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Partner der Plattform H2dezentral

Die Deutsche Energie-Agentur (dena) hat im August 2021 mit den hier aufgefiihrten Unternehmen
gemeinsam die Plattform H2dezentral gegriindet. Die Plattform wurde im Zeitraum August 2021 bis Februar
2023 von der dena koordiniert und von den Partnerunternehmen im Rahmen einer Standard- bzw. einer
Netzwerkpartnerschaft finanziert.! Im Rahmen der Plattform H2dezentral wurden regelmaRige
Steuerkreissitzungen und Workshops durchgefiihrt. Die vorliegende Studie wurde von Autorinnen und
Autoren der dena erarbeitet. Es wurde im Rahmen der Studienerstellung regelmallig Feedback der Partner
Uber die Formate der Plattform H2dezentral eingeholt und eingearbeitet.
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Die Beteiligungsoption Standpartner beinhaltet die Vernetzung und den Informationsaustausch mit anderen
Projektpartnern, die Teilnahme an den Workshops, Netzwerktreffen und der Abschlusskonferenz, die
Abstimmung tiber Schwerpunktthemen der Plattform, die Teilnahme an den Steuerkreissitzungen sowie die

Darstellung als Partner im Rahmen der Projektarbeit.

1 Die Beitrage fiir Standardpartner sind nach UnternehmensgroRe gestaffelt: Die jahrlichen Beitrdge fiir GroRunternehmen betragen
12.000 €, kleine und mittelstandische Unternehmen (KMU) zahlen 7.000 €, Startups 5.000 € und Verb&ande/Institute/ Kanzleien 3.000 €
pro Jahr. Die Beitrdge fiir Netzwerkpartner belaufen sich auf 5.000 € pro Jahr.
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Executive Summary

Zur Studie

Die Studie ,,Geschaftsmodelle fiir dezentrale Wasserstoffkonzepte - Zeit zum Nachsteuern“ gibt Auskunft
Uber den aktuellen Stand von Technik und Regulierung in diesem Marktsegment. Zudem untersucht sie
sieben beispielhafte, dezentrale Wasserstoff-Geschaftsmodelle hinsichtlich aktueller und zukinftiger
Wirtschaftlichkeit und zeigt regulatorischen Anderungsbedarf auf.

Die Studie entstand im Rahmen der von der Deutschen Energie-Agentur (dena) 2021 gegriindeten und
koordinierten Plattform H2dezentral, die von 26 Standard- und Netzwerkpartnern aus der Branche getragen

wird.

Unsere Kernbotschaften

Dezentrale Wasserstoffkonzepte sind ein wichtiger Baustein fiir Klimaneutralitat und
Versorgungssicherheit, der bislang noch zu wenig beleuchtet ist. Sie zeichnen sich dadurch aus, dass die
Erzeugung des Wasserstoffs mittels Elektrolyse rdumlich iber Deutschland hinweg verteilt ist und die
Elektrolyseure mit Strom aus Erneuerbare-Energien-Anlagen auf Verteilnetzebene oder mittels eines
Direktanschlusses gespeist werden. Dabei findet die Erzeugung und/ oder der Verbrauch im regionalen
Umkreis statt.

Bereits heute stehen technologisch zahlreiche ausgereifte Technologien zur dezentralen und lokalen
Herstellung, Speicherung, Transport und Nutzung von Wasserstoff zur Verfiigung. Allerdings beschrankt
sich ihr Einsatz vorerst nur auf enge Marktsegmente oder auf Pilotprojekte. Er kann zukinftig durch positive
Skalierungseffekte bei Preis, Verfligharkeit und Standardisierung von Komponenten und Systemldsungen
auf eine breite Basis gestellt werden.

Dezentrale Geschidftsmodelle fiir Wasserstoff konnen dazu beitragen, die Energiewende vor Ort
voranzutreiben. Dezentrale Wasserstoffkonzepte konnen regionale Wertschépfung schaffen und zu
Kristallisationspunkten flir neue Netzwerke werden, in dem sie Angebot und Nachfrage vor Ort
zusammenfiihren. Wenn dezentrale Wasserstofflosungen die Flexibilitat im Gesamtsystem erhdhen,
Netzengpdsse im Stromsystem reduzieren oder zur saisonalen Speicherung von erneuerbarem Strom
beitragen, sind sie aus Sicht der integrierten Energiewende besonders attraktiv.

Die Beschleunigung des Ausbaus der erneuerbaren Energien und eine glaubwiirdige,
sektoriibergreifende und sozialvertragliche CO,-Bepreisung stellen die Grundlage fiir einen
klimawirksamen und kosteneffizienten Hochlauf der Wasserstoffwirtschaft dar. Nur dadurch ist
gewahrleistet, dass ausreichend Strom fiir die Herstellung von klimaneutralem Wasserstoff zur Verfligung
steht. Ein marktbasiertes Instrument stellt sicher, dass die Wettbewerbsfahigkeit von erneuerbaren H2-
Konzepten durch den schrittweisen Preisanstieg fossiler Referenzanwendungen gewahrleistet wird.
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Damit das volle Potential von dezentralen Wasserstoffkonzepten ausgeschopft werden kann, ist es
notwendig verlassliche Rahmenbedingungen zu schaffen. Die nationale Wassersttoffstrategie sollte
entsprechend ausgelegt und der regulatorischen Rahmen an mehreren Stellen angepasst werden:

Erstens sollte die gleitende Marktpramie der EEG-Innovationsausschreibung (§390 EEG) so gesetzt werden,
dass diese auch die Kosten fiir Stromspeicher mitberiicksichtigt.

Zweitens sollte im Rahmen des Energiewirtschaftsgesetzes (§13 Abs. 6) die Moglichkeit geschaffen werden,
dass flexible Elektrolyseure zur kostengiinstigen und effizienten Beseitigung von Netzengpassen eingesetzt
werden kdnnen.

Drittens sollte das im Energiewirtschaftsgesetz vorgesehene H2-Netzkonzept (§112b) fristgerecht
umgesetzt werden, damit rasch klare Regelungen zur Planung, Finanzierung und zum Betrieb des
zukiinftigen Wasserstoffnetzes vorliegen.

Viertens sollte - im Einklang mit dem im Trilog zur Revision der RED Il gefundenen Kompromiss - eine
Mindestquote fiir sogenannte Renewable Fuels of Non-Biological Origin (RFNBOs) im Verkehrssektor (mind.
1% bis 2030) eingefiihrt werden.

Und fiinftens sollten Mechanismen fiir “nicht-energieintensiv” eingestufte Branchen entwickelt werden, die
diese bei der Umstellung von energieintensiven Prozessschritten auf Wasserstoff unterstiitzen.

Executive Summary
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1 Dezentrale Wasserstoffkonzepte: wichtig fiir
Klimaschutz und Versorgungssicherheit

Um das Ziel der Klimaneutralitat 2045 zu erreichen wird Wasserstoff aus erneuerbaren Energien zunehmend
fossile Energietrager in Prozessen und Anwendungen fiir die eine Elektrifizierung keine Option darstellt
ersetzen. Mit der europdischen Wasserstoffstrategie und der Nationalen Wasserstoffstrategie (NWS) sollen
Wasserstofftechnologien als Kernelemente der Energiewende etabliert werden. Die Nachfrage nach
klimaneutralem Wasserstoff in Deutschland wird daher zukiinftig stark ansteigen.

Im Fokus der Fachdiskussion zur Deckung der Nachfrage nach klimaneutralem Wasserstoff stehen bislang
vorrangig Importe und groRe Erzeugungsanlagen im Bereich von mehreren Mega- oder Gigawatt installierter
Leistung an wenigen Standorten sowie groRe Abnehmer wie z.B. die Stahlindustrie. Die Potenziale der
raumlich verteilten Erzeugung, Speicherung und Verwendung von erneuerbarem Wasserstoff innerhalb
Deutschlands werden in der aktuellen Diskussion nur wenig beleuchtet. Dezentrale Konzepte fiir Erzeugung,
Speicherung, Transport und Nutzung von Wasserstoff (im Folgenden als dezentrale Wasserstoffkonzepte
benannt) kdnnen jedoch zur Erreichung der energiepolitischen Ziele Deutschlands beitragen.

= Dezentrale Wasserstoffkonzepte stellen durch ihren modularen Charakter eine wichtige Option zur
Erreichung von Klimaneutralitdtszielen fiir kleine und mittlere Unternehmen dar.

= Dezentrale Wasserstoffkonzepte sind eine wichtige Option zur Erreichung von Klimaneutralitatszielen fir
die produzierenden Industrie abseits von Hafen und bereits geplanten H2-Pipeline-Korridoren

= Lokale Wasserstoffkonzepte kdnnen vor Ort in besonders energieeffiziente Wertschopfungsketten
eingebunden werden, z.B. durch die Nutzung der Abwarme des Elektrolyseprozesses.

= Wasserstoff kann, wenn die Rahmenbedingungen entsprechend gesetzt sind, systemdienlich fiir den
Stromsektor eingesetzt werden.

= Dezentrale Wasserstoffkonzepte ermoglichen auch die Teilhabe von Akteuren mit eher kleinskaligen
Projekten am Markt, z.B. kann ein Zusammenschluss zu einem virtuellen Kraftwerk erfolgen.

= Die dezentrale Erzeugung und Speicherung von Wasserstoff kann einen wichtigen Beitrag zur
Versorgungssicherheit leisten.

Diese Studie beleuchtet die M6glichkeiten von dezentralen Wasserstoffkonzepten in Deutschland. Sie liefert
einen Uberblick iber die fir dezentrale Wasserstoffkonzepte relevanten Technologien und den aktuellen
Stand der regulatorischen Rahmenbedingungen. Auf dieser Basis werden sieben beispielhafte
Geschéaftsmodelle fiir dezentrale Wasserstoffkonzepte beschrieben und untersucht: (1) Sanierung eines
Windparks mit lokaler Wasserstoffproduktion, (2) Wasserstoffbasierte Stromspeicherung entsprechend §390
EEG, (3) Bereitstellung von Regelenergie durch flexible Elektrolyse, (4) Punkt-zu-Punkt-Transport von
Wasserstoff, (5) THG-Quotenanrechnung im Verkehrssektor, (6) saisonale Wasserstoffspeicherung im
Quartier sowie im Eigenheim, und (7) wasserstoffbasierte Prozesswarme.

Dezentrale Wasserstoffkonzepte: wichtig fiir Klimaschutz und Versorgungssicherheit



2 Methodik

Um die Moglichkeiten von dezentralen Wasserstoffkonzepten praxisnah beleuchten zu kénnen, griindete die
Deutsche Energie-Agentur (dena) im August 2021 mit den eingangs gelisteten Praxispartnern die Plattform
H2dezentral. Im Rahmen dieser von den Unternehmen finanzierten und der dena koordinierten Plattform
entstand die vorliegende Studie.

Abbildung 1 stellt die Vorgehensweise der Studie dar. Im ersten Schritt wurde ein gemeinsames Verstandnis
fiir den Begriff ,,dezentrale Wasserstoffkonzepte® erarbeitet. Auf Grundlage einer Literaturrecherche erfolgte
im September/Oktober 2021 eine digitale Umfrage unter den Teilnehmenden der Plattform H2dezentral. Die
auf dieser Basis erfolgte Begriffsdefinition wurde in der ersten Steuerkreissitzung im Oktober 2021 sowie in
zwei Workshops im Dezember 2021 und April 2022 besprochen und validiert.

. BEGRIFFSDEFINITION: Umfrage Literaturrecherche Steuerkreissitzung
.DEZENTRALE WASSERSTOFF- 1. u. 2. Workshop
KONZEPTE"™

00

. TECHNOLOGIEUBERSICHT, Literaturrecherche 1. Workshop
RAHMENBEDINGUNGEN UND

FORDERPROGRAMME i

. UNTERSUCHUNG VON Analyse Literaturrecherche 1. u. 2. Workshop

GESCHAFTSMODELLEN

DDD

. HANDLUNGSEMPFEHLUNGEN 3. Workshop

Abbildung 1: Methodische Vorgehensweise der vorliegenden Studie, die in Kooperation mit den Praxispartnern der Plattform

H2dezentral entwickelt wurde.
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Im zweiten Schritt wurden basierend auf einer Literaturrecherche die fiir dezentrale Wasserstoffkonzepte
relevanten Technologien im den Bereichen Erzeugung, Transport, Speicherung und Anwendung identifiziert.
Im bereits genannten ersten Workshop wurden gemeinsam mit den Teilnehmenden diejenigen
Technologien ausgewahlt und besprochen, die im Rahmen der Studie Berlicksichtigung finden sollen. Alle
Teilnehmenden hatten die Méglichkeit die grofiten Hindernisse der Technologien aus ihrer Sicht zu
benennen. AufRerdem wurden auf Basis einer Literaturrecherche alle relevanten regulatorischen
Rahmenbedingungen fiir die Anwendung dieser Technologien zusammengestellt (z. B. EEG-
Innovationsausschreibung, Repowering laut RED Il delegierten Rechtsakts zu Art. 27, etc.).

Im dritten Schritt wurde zunachst auf dieser Basis unterschiedliche beispielhafte Geschaftsmodelle fiir
dezentrale Wasserstoffkonzepte beschrieben. Der Fokus lag auf Technologien, die sich in der
Demonstrationsphase oder bereits der Kommerzialisierung befinden (das entspricht einem Technology
Readiness Level >6). Ein Geschaftsmodell wird durch die verschiedenen Komponenten eines leicht
abgeanderten Business Model Canvas (BMC) definiert, siehe Abbildung 2. Im Vorgehen orientiert sich die
darauffolgende Analyse der Geschaftsmodelle an der jeweiligen inharenten Logik und unterscheidet sich
dementsprechend. Es wird in jedem Fall die Perspektive einer betriebswirtschaftlichen Berechnung
eingenommen und es werden geeignete wirtschaftliche Kenngrofien ausgewiesen.

RESSOURCEN KUNDENGRUPPEN TECHNOLOGIE ABSATZMARKTE

0000

FORDERMOGLICHKEITEN

KOSTENSTRUKTUR EINNAHMESTRUKTUR

i i

@

Abbildung 2: Adaptiertes Business Model Canvas (BMC) zur Beschreibung der Geschaftsmodelle.

Im vierten Schritt wurden regulatorische Handlungsempfehlungen fiir dezentrale Wasserstoffkonzepte von
der Untersuchung abgeleitet und anschliefend durch die Partner der Plattform H2dezentral im Rahmen
eines dritten Workshops m September 2022 sowie eines Termins im Januar 2023 diskutiert und ergénzt.
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3 Begriffsdefinition: Was sind dezentrale
Wasserstoffkonzepte?

Der Begriff der Dezentralitat ist unscharf. In der Vergangenheit wurden bereits einige Bestrebungen
unternommen, sich dem Begriff ,Dezentralitat“ anzundhern (Agora Energiewende 2017; Alanne und Saari
2006; Oko-Institut 2018; Prince-Richard et al. 2005; Schmid et al. 2015). Das Oko-Institut (Oko-Institut 2018)
hat eine systematische Aufteilung von unterschiedlichen Bewertungsaspekten fiir die Einordnung in zentrale
und dezentrale Energiesysteme vorgenommen. Die Dimensionen, die identifiziert wurden, sind die
technische, raumliche sowie die Integrations- und Koordinationsdimension (siehe Abbildung 3).

TECHNISCHE
DIMENSION niedrige Anschlussebene/ hohe Anschlusse-
kleine Anlagen bene/grolke Anlagen

RAUMLICHE
DIMENSION verbrauchsnahe
Erzeugung

verbrauchsferne
Erzeugung

INTEGRATIONS-
DIMENSION verbrauchsnahe
Flexibilitaten

verbrauchsferne
Flexibilitaten

WIRTSCHAFTLICHE EFFEKTE
OKOLOGISCHE EFFEKTE
INNOVATIONS-EFFEKTE

GESELLSCHAFTLICHE IMPLIKATIONEN

KOORDINATIONS-
DIMENSION . zellular grofdrdumig/
Eigenverbrauch (klein-)raumlich differenziert zentral

Abbildung 3: Die unterschiedlichen Dimensionen und Bewertungsaspekte fiir die Einordnung in zentrale oder dezentrale Facetten von
Energiesystemen (Oko-Institut 2018).

Diese Studie fokussiert sich auf die raumliche Dimension. Der Begriff dezentrale Wasserstoffkonzepte wird
Uber die raumliche Verteilung der Erzeugungsanlagen und die raumliche Nahe zwischen Erzeugung und
Verbrauch definiert, siehe Abbildung 4. Dezentrale Wasserstoffkonzepte beinhalten die modulare Erzeugung,
Speicherung und Anwendung von Wasserstoff, die auf Deutschland gesehen rdumlich verteilt ist. Sie finden
auf der Ebene des Verteilnetzes statt. Die raumliche Nahe kann sich entweder auf den regionalen
Strombezug fiir die Wasserstoffherstellung beziehen oder auf die regionale Nutzung des Wasserstoffs, siehe
Abbildung 5. Regionaler Strombezug impliziert, dass Stromerzeugungsanalage und Elektrolyseur sich
entweder in der gleichen Region befinden miissen oder ohne Anschluss ans 6ffentliche Stromnetz arbeiten.

Begriffsdefinition: Was sind dezentrale Wasserstoffkonzepte?
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RAUMLICHE VERTEILUNG

raumliche Verteilung
von Produktionsinputs,
Wasserstofferzeugungsanlagen
oder Verbrauchern

max. Verteilnetz Ebene

H2 DEZENTRAL

raumliche Nahe von Produktionsinputs
und/oder Endverbrauch

dezentral

Abbildung 4: Abgrenzung von zentralem und dezentralem

RAUMLICHE NAHE

Wasserstoff.

zentralisierte
Wasserstofferzeugung
(z.B. NortH2)

Fernleitungsnetz

ZENTRALER H2

raumliche Trennung von Produktionsinputs
und/oder Endverbrauch

Offshore

Importe

zentral

Regionale Nutzung bedeutet, dass die rdumliche Nahe von Erzeuger und Verbraucher gegeben sein muss
(vgl. Abbildung 5). Die Leistungsfahigkeit der Erzeugungsanlage ist in der Regel nur auf die Deckung des
Wasserstoffbedarfs der sich in der ndheren Umgebung befindenden Verbraucher ausgelegt. Ein weiterer H2-
Netztransport ist in der Regel nicht notwendig. Der Wasserstoff kann jedoch auch durch eigene kleinere
Netze bzw. Punkt-zu-Punkt Verbindungen transportiert werden, in denen ein Reinheitsgrad von tiber 99 %
vorliegt. Diese Wasserstoffnetze wéaren mit den bereits vorhandenen Wasserstoffpipelines im Ruhrgebiet und

dem Mitteldeutschen Chemiedreieck vergleichbar (Ffe 2019).

rdumliche Nahe von
Energiequellen und
Wasserstofferzeugung

REGIONALER
ENERGIEBEZUG

Insellésung

ODER

ODER

raumliche Nahe von
Wasserstofferzeugung
und Verbraucher

REGIONALE
NUTZUNG

Netzanschluss
(Erdgasnetz/
Wasserstoffnetz)

Abbildung 5: Begriffsdefinition ,dezentrale Wasserstofferzeugung und -nutzung*.
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Fir die weitere Begriffsdefinition wurde auRerdem im Rahmen eines Workshops im Dezember 2021 eine
Umfrage im Partnerkreis der Plattform H2dezentral durchgefiihrt. Knapp vier Fiinftel der Befragten erachten
die Unternehmensform/-struktur flir den Begriff der Dezentralitat als nicht relevant. Die Halfte der
Teilnehmenden halt die AnlagengroRe fiir ausschlaggebend fiir den Begriff der Dezentralitat, seine
Abbildung 6. In der Literatur wird der Begriff der Dezentralitat jedoch durchaus zu Teilen an die GrofRRe der
entsprechenden Einheit gekoppelt. Beispielsweise fokussieren Prince-Richard et al. (2005) sich in einer
Analyse der dezentralen Elektrolyse fiir den Verkehr auf kleine Einheiten, die an Tankstellen Wasserstoff
herstellen. Alanne & Saari (2006) definieren kleine Energieumwandlungseinheiten (<200 kWe) als ,regionale
und verteilte Energiesysteme®, wenn sie am selben Ort wie die Energieverbrauchsstelle platziert werden und
von einer kleinen Anzahl an Personen genutzt werden.

NEIN 70% JA 30%
Ist die Unternehmensform/-
struktur fir den Begriff © O O
,Dezentralitat” relevant?

NEIN 50% JA 50%

O O O O O

Ist die Anlagenkapazitat fir den
Begriff ,,Dezentralitat” relevant?

Abbildung 6: Umfrageergebnisse zur Begriffsdefinition ,,dezentrale Wasserstoffkonzepte“ im Partnerkreis der H2dezentral-Plattform.
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4 Technologieiibersicht

Die Technologien zur Herstellung, Speicherung, Transport und Nutzung von Wasserstoff sind vielfaltig. Einige
der Technologien sind seit Jahren etabliert, andere befinden sich noch im Entwicklungsstadium. Dieses
Kapitel soll einen Uberblick tiber die verschiedenen Technologien zur Wasserstofferzeugung und eine kurze
Einschatzung zu deren Entwicklungsstand liefern. Fiir Letzteres wird die Angabe des Technology Readiness
Levels (TRL) verwendet. Wie diese Kennzahl ermittelt wird, zeigt Tabelle 1.

Tabelle 1: Definition des Technology Readiness Levels (NASA 2012)

Definition des Technology Readiness Levels (TRL)

Grundlagenforschung

TRL1 Grundlegende Prinzipien beobachtet und beschrieben, potenzielle Anwendungen denkbar

Entwicklungsphase

TRL2 Beschreibung eines Technologiekonzepts und/oder einer Anwendung
TRL3 Grundsatzlicher Funktionsnachweis einzelner Elemente einer Anwendung/Technologie
TRL4 Grundsatzlicher Funktionsnachweis Technologie/Anwendung im Labor

Demonstrationsphase

TRL5 Funktionsnachweis in anwendungsrelevanter Umgebung

TRL6 Verifikation mittels Demonstrator in anwendungsrelevanter Umgebung

TRLY Prototypentest in Betriebsumgebung

TRLS8 Qualifiziertes System mit Nachweis der Funktionstiichtigkeit in Betriebsumgebung

Kommerzialisierung

TRL9 Erfolgreicher kommerzieller Systemeinsatz

Die Entwicklung von Wasserstofftechnologien ist in den letzten Jahren sehr schnell vorangeschritten,
weshalb es sogar in aktuellen Studien Diskrepanzen in der Bewertung von TRLs gibt. Haufig sind kleine
Leistungsklassen bereits kommerziell erhaltlich, jedoch steckt bei groferen Leistungen die Technologie
noch in der Demonstrationsphase. Abbildung 7 zeigt eine Einordnung des Entwicklungsstands der in dieser
Studie betrachteten Wasserstofftechnologien anhand des TRLs. Der Betrachtungsfokus dieser Studie liegt
bei Technologien mit TRL > 6. Die grofRe Bandbreite des TRL von Wasserstoff aus Biomasse ist durch die
Vielfalt der verschiedenen biobasierten Einsatzstoffe und der entsprechend verschiedenen Verfahren zu
begriinden, bei denen manche bereits im kommerziellen Betrieb sind und fiir anderen noch erheblicher F&E-
Bedarf besteht.
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Hochtemperaturelektrolyse Alkalische Elektrolyse
AEM-Elektrolyse

ERZEUGUNG

Wasserstoff aus Biomasse

PEM-Elektrolyse

H2-Druckspeicher

TRANSPORT UND

SPEICHERUNG H2 im Erdgas/Umstellung

Lkw-Trailer
H2-Brennstoffzellen
H2-Blockheizkraftwerke
NUTZUNG

bivalenter Geblasebrenner

Prozesse in Industriedfen und Thermoprozessanlagen

TRL1 TRL 2 TRL3 TRL 4 TRLS TRL 6 TRL7 TRLS8 TRL9

Abbildung 7: Technology Readiness Level entsprechend des Betrachtungsrahmen der Studie.

Insgesamt ist festzuhalten, dass die Basistechnologien fiir eine Wasserstoffwirtschaft bereitstehen und dem
Markt verfligbar sind. Viele Industriebetriebe stellen seit Jahrzehnten Produkte fiir den Wasserstoffbereich
her, derzeit noch fast ausschlieflich aus fossilen Rohstoffen. Die Erzeugung von Wasserstoff muss nun
nachhaltig und klimaneutral gestaltet werden. Dafiir gilt es, sie an neue Anforderungen anzupassen und
Optimierungspotenziale auszuschépfen. Im Bereich der Anwendung unterscheidet sich das TRL stark. Dies
hangt insbesondere mit der Vielzahl unterschiedlicher Anforderungen an den Einsatz von Wasserstoff in
diesem Bereich ab. Im Folgenden werden die verschiedenen Technologien fiir dezentrale
Wasserstoffkonzepte erlautert.
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Erzeugung

41 Wasserelektrolyse

Die Wasserelektrolyse ist ein Verfahren zur Aufspaltung von Wasser in die Bestandteile Wasserstoff und
Sauerstoff durch elektrische Energie. Fiir die dezentrale Anwendung werden hauptséchlich die
Niedertemperaturverfahren eingesetzt. Dazu gehoren die alkalische Elektrolyse (AEL), die
Protonenaustauschmembran- (PEM) und die Anionenaustauschmembran-Elektrolyse (AEM). In
Ausnahmefallen kann auch die Hochtemperaturelektrolyse (SOEC) eingesetzt werden, hier wird das Wasser
dampfformig eingespeist (vgl. Tabelle 2). Wird der Wasserdampf aus Abwarme gewonnen, kann der
Systemwirkungsgrad deutlich gesteigert werden. Bei der Beschaffung der elektrischen Energie ist darauf zu
achten, dass diese nur aus erneuerbaren Energien stammt, andernfalls kann der produzierte Wasserstoff

nicht als griiner Wasserstoff bezeichnet werden.

Bisher war die alkalische Elektrolyse das dominierende Verfahren am Markt, besonders im hohen
Megawattbereich gibt es derzeit nur alkalische Elektrolyseure. Doch die schnellen Weiterentwicklungen in
der PEM-Technologie haben dafiir gesorgt, dass in den meisten geplanten Projekten mittlerweile PEM-

Elektrolyseure zum Einsatz kommen. Das liegt zum einen an etwas hoheren Wirkungsgraden und zum

anderen an der groReren Flexibilitat. Dies sind ausschlaggebende Argumente, da der Strommarkt und seine

Teilnehmenden auf die starkeren Fluktuationen der Erneuerbaren Energien reagieren miissen. Ein weiteres

Verfahren ist die AEM-Elektrolysetechnologie, die durch Enapter derzeit optimiert und weiterentwickelt wird.
Bei dieser Technologie werden die lange Lebensdauer und die giinstige Herstellung der alkalischen
Elektrolyse mit der Flexibilitdt und dem Wirkungsgrad der PEM-Elektrolyse verknupft.

Tabelle 2: Uberblick technischer und betriebswirtschaftlicher Kennzahlen ausgewihlter Elektrolyseurtechnologien (Datenangaben
basieren auf Brinner et al. 2018; Enapter 2022; Goldman-Sachs 2022; The Oxford Institute for Energy Studies 2022; Fraunhofer ISE 2021a)

AEL PEMEL AEM EL SO EL
Elektrischer Systemwirkungsgrad . . . .
(BoP) (%) 52-70% 55-75% 55-75% 74 -85%
Betriebstemperatur (°C) 60 -380°C 50-80°C 50-60°C 700 - 1.000 °C
Maximaler Betriebsdruck (bar) 1-30bar 1-50bar 35 bar 1 bar
Minimale Teillastfahigkeit (%) 20 -40% ~10% ~1% k. A.
Lebensdauer des Stacks (h) <90.000 h <60.000 h >35.000 h 3.500 h
Spez. Investitionskosten bei 1 MW-
SystemgroRe (BoP) (€/kW) 1.000 - 1.200 €/kW | 1.500 - 2.300 €/kW | 900 - 1.100 €/kW | 2.500 €/kW
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4.2 Wasserstoff aus Biomasse

Wasserstoff kann ebenfalls aus biogenen Rohstoffen hergestellt werden. Dabei gilt es, auf die eingesetzte
Biomasse zu achten, da diese ein entscheidender 6kologischer Faktor bei der Wasserstoffherstellung ist.
Generell sind Abfall- und Reststoffe gegenliber Anbaubiomassen zu bevorzugen. Es wird in
thermochemische und biotechnische Verfahren zur Erzeugung von Wasserstoff aus Biomasse
unterschieden. Allerdings weisen derzeit nur die thermochemischen Verfahren ein TRL > 6 auf.

Die Biogasdampfreformierung zahlt derzeit zu den Technologien mit dem héchsten TRL von 6 bis 8. Anstatt
das Biogas in einem Blockheizkraftwerk (BHKW)zu verstromen oder als Biomethan ins Erdgasnetz
einzuspeisen, wird es einem Dampfreformer zugefiihrt, der durch die Reaktion mit Wasserdampf den
Hauptbestandteil des Biogases (Methan) in Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid reformiert. Anschliefend kann
der Wasserstoffanteil des Produktgases durch eine Wassergas-Shift-Reaktion gesteigert werden. Die
Gasmischung durchlauft anschlieffend eine Reinigung und eine Gastrennung, bei der die Kohlendioxid- und
Kohlenmonoxidanteile abgetrennt werden. Dieses Verfahren kann Sinn ergeben, wenn Wasserstoff in reiner
Form bendétigt wird, eine Biogasanlage in direkter Nahe ist und die weiteren Investitionen fiir den Reformer
tragbar sind. Es ist dabei stets abzuschatzen, ob die direkte Nutzung des Biogases/Biomethans zur
Energieerzeugung effizienter ist als die zusatzliche Umwandlung in Wasserstoff.

Bei der Methanplasmalyse (TRL 6 - 8) wird unter Einsatz von elektrischen Plasmaflammen bei
Temperaturen bis zu 2.000 °C oder mittels eines nicht thermischen Plasmas Methan in die Produkte
Wasserstoff und fester Kohlenstoff gespalten. So entstehen aus 4 kg Methan und 10 kWh Strom 1 kg
Wasserstoff und 3 kg elementarer Kohlenstoff. Nach Angaben von Graforce benétigt die Herstellung von
Wasserstoff durch Plasmalyse im Vergleich zum klassischen Elektrolyseverfahren wesentlich weniger
Energie, sodass die Herstellungskosten bei der Plasmalyse lediglich bei 1,5 bis 3 €/kg Wasserstoff liegen
(Graforce 2022).

Bei der thermochemischen Vergasung (TRL 5 - 7) wird die holzige Biomasse zunéachst getrocknet und
anschlieflend vergast, was einer Verbrennung mit unzureichend Sauerstoff nahekommt. Die Biomasse
zersetzt sich dabei in Wasserstoff, Kohlendioxid, Kohlenmonoxid und Restkoks. Die Gasmischung, auch als
Synthesegas bezeichnet, kann einer Gasreinigung und -trennung unterzogen werden, um reinen Wasserstoff
als Produkt zu gewinnen. Eine andere Moglichkeit besteht darin, das Synthesegas direkt weiterzuverwenden,
um daraus langkettige energiereiche Kohlenwasserstoffe herzustellen, bspw. liber die Fischer-Tropsch-
Synthese. Diese konnen dann als E-Fuels im Verkehrssektor direkt fossile Kraftstoffe ersetzen.

Die thermochemischen Verfahren hydrothermale Vergasung (TRL 4 - 5) und Methanpyrolyse (TRL 3 - 4)
sind der Vollstéandigkeit halber erwdhnt, aber werden im Folgenden nicht naher betrachtet. Die
hydrothermale Vergasung bezeichnet die Vergasung in liberkritischem Wasser (T > 374 °C, p > 221 bar). Da
Wasser als Reaktionsmedium verwendet wird, konnen auch sehr feuchte Einsatzstoffe
(Trockensubstanzgehalt unter 20 %) eingesetzt werden. Anders als bei der thermochemischen Vergasung
enthalt das Produktgas nur einen niedrigen Teergehalt und ist Giblicherweise frei von Koks. In der
Methanpyrolyse wird Methan bei hohen Temperaturen (bei nicht-katalytischer Methanpyrolyse > 1.200 °C) in
die Produkte Wasserstoff und festen Kohlenstoff gespalten. Je nach benétigter Wasserstoffqualitat wird eine
anschliefende Gasaufbereitung (z. B. Druckwechseladsorption) empfohlen. Da im Prozess kein CO»
produziert wird, lieRen sich durch die Pyrolyse von Biomethan aus Biogasanlagen negative CO,-Emissionen
erzielen. Die Planung und Errichtung von Test- bzw. Pilotanlagen befindet sich bisher jedoch noch auf Basis
von Erdgas.
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Biotechnische Prozesse zur Biowasserstoffherstellung wie Dunkelfermentation, Biophotolyse Dunkel-
Photosynthese und mikrobielle Elektrosynthese haben ein TRL von 2-5 und werden daher hier nicht weiter im
Detail beschrieben.

Transport und Speicherung

Der Transport von Wasserstoff kann mittels verschiedener Transportmittel und -medien realisiert werden.
Die naheliegendste Option fiir einen kontinuierlichen Transport groRer Mengen Wasserstoff iiber mittlere bis
grofde Distanzen ist der leitungsgebundene Transport. Neben einem Neubau von reinen Wasserstoffpipelines
kénnen zukiinftig bestehende Erdgasleitungen fiir den Transport von Wasserstoff umgewidmet werden.
Auch auf lokaler Ebene kann somit die vorhandene Infrastruktur der Erdgasverteilnetze fiir Wasserstoff oder
Erdgas-Wasserstoff-Gemische weiterverwendet werden (Nationaler Wasserstoffrat 2021). Zusatzlich, zum
leitungsgebundenen Transport, besteht die Moglichkeit des Lkw-Transports in gasférmiger oder fliissiger
Form.

4.3 Beimischung ins Erdgasnetz

Die Beimischung von Wasserstoff in das bestehende Gasnetz ist derzeit bis zu einem Anteil von 5 - 10 % ohne
UmbaumaRnahmen moglich. Bei hoheren Anteilen missen die Gasnetzbetreiber die 6rtlichen
Gegebenbheiten liberpriifen. In einem Pilotprojekt im Jerichower Land in Sachsen-Anhalt konnte Avacon
zusammen mit dem DVGW in einem Netzabschnitt erstmals bis zu 20 % Wasserstoff in das bestehende
Erdgasverteilnetz einspeisen. Nach geeigneter Umriistung kann das Gasnetz auch mit 100 % Wasserstoff
betrieben werden. Gleiches gilt fiir Endgerate, die auf die Verwendung von Wasserstoff angepasst werden
miissen. Derzeit wird in mehreren Projekten die Wasserstofftauglichkeit des Erdgasnetzes untersucht, so

z. B. bei der ,,Ohringer Wasserstoff-Insel“. Hier wird ein Areal von mehreren StraRen in der Stadt Ohringen als
Inselgebiet erklart und dem vorhandenen Gasnetz nach und nach Wasserstoff zugefiigt, bis schlief3lich 30 %
Wasserstoff und 70 % Erdgas/Methan durch die Leitungen flieRt. Das Projekt soll zeigen, dass das Erdgasnetz
schon heute fiir den Betrieb mit Wasserstoff geeignet ist und dass die Sicherheitsanspriiche an die
Leitungstechnik weiterhin gewahrleistet werden kénnen.

Zu beachten ist jedoch, dass eine Beimischung von 20 Vol.-% Wasserstoff aufgrund der geringeren
volumenbezogenen Energiedichte (0,003 kWh/l H;) eine relativ geringe CO,-Reduktion zur Folge hat. In dieser
Beimischung erreicht Wasserstoff nur 7 - 8 % der Energie im Gasgemisch (IEA 2019b). Das bedeutet, dass zur
Versorgung der Gasverbrauchenden mit gleicher Energiemenge ein groReres Gasvolumen notwendig sein
wird. Nur dann ist eine vollstandige Versorgungssicherheit gegeben. Schwankungen in der
Gasbeschaffenheit konnen auRerdem Probleme in einigen Industrieprozessen, wie bspw. der Keramik- und
Glasindustrie, hervorrufen und Messungenauigkeiten bei Gaszédhlern verursachen. Trotz der genannten
Aspekte ist das vorhandene Erdgasverteilnetz ein bedeutsames Infrastruktur-Asset, das ohne grofie
UmbaumaRnahmen fiir Wasserstoff genutzt werden kann. Auch zur Umwidmung auf 100 % Wasserstoff
laufen derzeit mehrere Projekte.
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44 Wasserstoff-Pipelines

Bereits heute gibt es reine Wasserstoffpipelines in kleinerem Umfang. Sie finden hauptséchlich in der
(petro-)chemischen und Diingemittelindustrie lokal oder regional Anwendung (Hydrogen Tools 2016).

Als Inselnetze werden ortlich begrenzte Gas- oder Stromnetze bezeichnet, die nicht an das 6ffentliche
Versorgungsnetz angeschlossen sind. Diese Netze unterliegen nicht den Vorschriften der Gas- oder
Stromnetzbetreiber und werden daher oft zur Liefererfiillung bilateraler Vertrage, fiir Forschungsvorhaben
oder andere Zwecke genutzt. Dazu zahlt bspw. auch eine direkte Verbindung von Wasserstofferzeugenden zu
Tankstellen. Einen anderen Ansatz verfolgt z.B. das Projekt ,Westkiiste 100 mit Beteiligung der OGE GmbH.
Hier soll ein reines Wasserstoffnetz entstehen, das einen 30-MW-Elektrolyseur mit Abnehmern aus Industrie,
einer Tankstelle und Endkundinnen und -kunden in einem benachbarten Stadtwerke-Netz verbindet.

Zukinftig soll in Deutschland ein Uiberregionales Wasserstoffnetz ausgebaut werden. Ein Vorschlag der FNB
Gas ist in Abbildung 8 dargestellt. Bis zum Jahr 2050 besteht das Ziel, eine Lange von 13.300 km zu erreichen,
wobei Uber 80 % (11.000 km) der Leitungskilometer aus umgewidmeten Erdgasleitungen bestehen sollen. So
kann eine Energiemenge von 504 TWh (Heizwert) bei einer Spitzenabnahme von ca. 110 GWh/h Wasserstoff
bereitgestellt werden. Der Ausbau und die Umwidmung von Fernleitungen sollen dabei mit dem Aufbau
eines sogenannten ,Hydrogen Backbones“ im Nordwesten Deutschlands beginnen, da dort die
wirtschaftlichen und infrastrukturellen Gegebenheiten sehr gut sind und das Potenzial zur Produktion von
EE-Strom fir die Elektrolyse hoch ist. Dariiber hinaus sollen ab 2025 auch erste Leitungsabschnitte im Siiden
Deutschlands auf Wasserstoff umgestellt werden. Bis 2030 ist so ein zusammenhdngendes Netz bis in den
Siidosten Deutschlands zu entwickeln (siehe Abbildung 8). Die geplanten Leitungen verbinden dabei
Regionen mit hohem Aufkommen erneuerbarer Energien zur Wasserstofferzeugung und wichtige
WasserstoffgroRverbrauchende (Raffinerien, Stahlproduktion und chemische Industrie). Aufierdem befinden
sich in Reichweite des Wasserstoffnetzes vom Kohleausstieg betroffene Regionen, bereits bestehende
Wasserstoffnetze, der Grofiteil des deutschen Fahrzeugbestands sowie ein Teil des nicht elektrifizierten
Schienenverkehrs, Kavernenspeicherstandorte fiir die potenzielle Nutzung als Wasserstoffspeicher und
grofde Ballungsraume, in denen Wasserstoff durch regionale Verteilnetze im Warmesektor eingesetzt werden
kann.
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Abbildung 8: Visionadres Wasserstoffnetz H2-Transport (FNB Gas 2021).

Auch auf Verteilnetzebene wurde im Méarz 2022 mit dem Gasnetzgebietstransformationsplan (GTP) ein
Planungsprozess zur Transformation des Verteilnetzes zur Umriistung auf Wasserstoff gestartet. Dieser
Planungsprozess erfolgte im Rahmen der H2vorOrt-Initiative des DVWG in Zusammenarbeit mit dem VKU
und umfasst in der ersten Planungsphase 180 Verteilnetzbetreiber (VNB) und hierdurch einen GroRteil der
Landkreise in Deutschland. In dem Prozess wurden die untersuchten Netzgebiete hinsichtlich ihrer
Wasserstoffbedarfe, der dezentralen Einspeisesituation, der Belieferung durch vorgelagerte Netzbetreiber
und auf die technische Eignung der Leitungen hin analysiert. Ergebnis dieser Untersuchung ist u. a., dass
mindestens 95,9 % der vorhandenen Rohrleitungen im Verteilnetz aus wasserstofftauglichen Materialien
bestehen und somit fiir eine Umwidmung geeignet sind. Eine groRflachige Umriistung auf reinen Wasserstoff
wird in den 2030er-Jahren erwartet, wobei erste Leitungen bereits in den kommenden acht Jahren
umgestellt werden kénnen (DVGW e. V. 2022a). Eine Ubersicht dezentraler Wasserstoff-Projekte mit
Schwerpunkt im Verteilernetz kann Abbildung 9 entnommen werden.
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Ubersicht dezentraler Wasserstoff-Projekte mit
Schwerpunkt im Verteilernetz
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Abbildung 9: Ubersicht dezentraler Wasserstoff-Projekte mit Schwerpunkt im Verteilernetz (BDEW 2022).
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45 Lkw-Transport

Wasserstoff kann per Lkw gasformig (komprimiert) oder fliissig transportiert werden. Aufgrund der niedrigen
volumetrischen Energiedichte und dem geringen Siedepunkt von Wasserstoff, der bei -253 °C liegt, sind diese
Transportarten sehr energieaufwendig. In der Regel werden Entfernungen von 200 - 300 km mit Wasserstoff
in komprimierter, gasformiger Form in Druckspeichern durchgefiihrt. Das kann in Mehrflaschenbiindeln
oder grofRen zylindrischen Rohren erfolgen. Bei beiden wird der Wasserstoff meist bei 200 bar gespeichert.
So kann ein Trailer zwischen 2.000 - 6.200 Nm?® komprimierten Wasserstoff transportieren. Das Gewicht des
gesamten Lkws ist auf 40 t begrenzt, der GroRteil des Ladegewichts entfallt auf das Speichermaterial selbst,
der Wasserstoff wiegt lediglich 180 - 1.100 kg pro 40 t Lkw.

Ab einer Distanz von 400 km ist der Wasserstofftransport in fliissiger Form geeignet. Dabei wird der
Wasserstoff in Kryogefafien bei -253 °C gelagert. Die starke Abkiihlung des Wasserstoffs ist enorm
energieintensiv. In fliissiger Form hat Wasserstoff eine deutlich hdhere volumetrische Energiedichte,
dadurch kann ein 40 t Lkw ca. 4,3 t Wasserstoff transportieren. Bei der Lagerung in fliissigem Zustand tritt
der sogenannte Boil-off-Effekt auf. Das bedeutet, dass der Wasserstoff verdampft und der Druck im Tank
steigt. Damit der Tank nicht zerberstet, wird der Druck liber Ventile bis zum Grenzdruck abgelassen. Dieser
Effekt ist nicht zu vernachlassigen und abhangig von der Isolierung, der Form und GroRe des Tanks sowie der
Speicherzeit. Durch den Boil-off-Effekt entstehen Wasserstoffverluste von ca. 0,3% pro Tag (vgl. Tabelle 3).

Tabelle 3: Lkw-Transport von fliissigem und gasformigem Wasserstoff (EMCEL GmbH 2019b; Reul} et al. 2021)

Gasformiger Wasserstoff Fliissiger Wasserstoff
Temperatur (°C) 20-30 -253
Druck (bar) 200-700 1
Transportierbare Menge Wasserstoff
pro 40-Tonnen-Lkw (kg) 1.100 kg 4.300 kg

Mehrflaschenbiindel und groRe

Transportbehalter zylindrische Rohren

Kryogefal

Verluste (%) ~0% 0,3% pro Tag
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4.6 Druckspeicher

Der Druckspeicher ist die géngigste Variante der Wasserstoffspeichermdglichkeiten und gilt als Stand der
Technik. Hier wird Wasserstoff in reiner Form gasférmig in zylindrischen Druckgasgefafien gelagert oder
transportiert. Druckspeicher bieten sich fiir kurze bis mittelfristige Speicherzeitraume, von Tagen bis
Wochen, an. Ausgefiihrt als zylindrischer Behalter gibt es mehrere Typen von Druckspeichern, die sich in den
Materialien, Speicherdriicken und Kosten unterscheiden. Druckgasbehalter bis 300 bar sind oft stahlerne
Zylinder. Bei hoheren Driicken wird die Innenseite mit harzgetrankten Glas- oder Kohlefasern verstarkt und
somit werden Driicke von bis zu 1.000 bar ermdglicht. Der Energieaufwand wird durch die Kompressions-
arbeit bestimmt, die bei 200 bar ca. 8 % und bei 800 bar ca. 13 % vom Heizwert betragt (Bossel, 2010).

Die Druckspeicherung ist in der Regel die giinstigste und effizienteste Variante, da der Druck angepasst
werden kann. Der Speicherdruck orientiert sich an dem Druckniveau der Endanwendung (vgl. Tabelle 4). So
werden bspw. Transporte mit dem Lkw-Trailer bei einem Druckniveau von 200 bar durchgefiihrt,
Wasserstoffbusse werden mit 350 bar und Autotanks mit einem Druck von 700 bar betankt. Die
wirtschaftlichste Variante sind Niederdruckspeicher mit 30 - 50 bar, diese werden standardmaRig in der
Gasindustrie eingesetzt. Die Kosten belaufen sich dabei bei einem Speichervolumen von 36 m® auf

ca. 80.000 € und bei 115 m® auf 170.000 € (VAKO 2022).

Tabelle 4: Eckdaten zu Wasserstoffdruckspeichern (EMCEL GmbH 2019a; Paschotta 2022; Universitat Augsburg - Anwenderzentrum
Material- und Umweltforschung (AMU))

Druckspeicher 30 - 50 bar | Druckspeicher 200 bar Druckspeicher 700 bar

Aggregatzustand gasformig gasformig gasformig

Speichervolumen mittel - gI'O& klein - mittel klein

stationdre Speicher,

Anwendungsgebiet Gasindustrie Lkw-Trailer Autotank
Energiedichte (kWh/m?®2 | 85-150 530 1.275
Energiebedarf fiir 453 8 1

Kompression (% vom Hu)

Bei der direkten Kopplung von Elektrolyse und Druckspeicherung kann die Effizienz der Kompression durch
einen Druckbetrieb des Elektrolyseurs verbessert werden, mittlerweile liefern industrielle Elektrolyseure
standardmalig Wasserstoff bei 30 bar. Generell gilt: je niedriger der Speicherdruck, desto giinstiger und
einfacher ist der Druckspeicher.

2 Eigene Berechnung basierend auf Mannsbart und Dette 2022.
3 Bei Druckelektrolyseuren nicht nétig bzw. deutlich geringer und in Systemwirkungsgrad des Elektrolyseurs enthalten.
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Anwendung

Dieses Kapitel gibt eine kurze Technologielibersicht tiber Bereich der Anwendung von Wasserstoff in
dezentralen Wasserstoffkonzepten. Es gibt grundsatzlich noch weitere Anwendungstechnologien. Diese
waren jedoch nicht im Betrachtungsrahmen der Studie inkludiert.

4.7 Wasserstoff in der Prozesswarme

Die Anwendungen flir Wasserstoff in der Prozesswarme sind vielfaltig. Eine Studie des Umweltbundesamtes
(Fleiter et al. 2022), dessen vorlaufige Ergebnisse im Rahmen eines Fachgesprachs vorgestellt wurden, zeigen
einen Uberblick Uber die unterschiedlichen Wasserstofftechnologien, die bei der Erzeugung von
Prozesswarme in verschiedenen Industriezweigen der Metall- und Mineralindustrie sowie der
Dampferzeugung zum Einsatz kommen. Hierbei wurden Anwendungen mit einer Anlagenkapazitat im
Kilowatt- sowie Megawattbereich betrachtet. Die Anlagentypen unterscheiden sich signifikant in ihren
charakteristischen Kennzahlen, wie Anlagendurchsatz, Anlagenkapazitdt und Prozesstemperatur (<250 °Cin
der Dampferzeugung und liber 1.500 °C in der Mineralindustrie). Der Einsatz von Wasserstoff ist dabei fiir eine
Vielzahlinsbesondere der konventionell mit Erdgas beheizten Anlagentypen eine denkbare Option, jedoch in
der Regel mit prozessspezifischem Forschungs- und Entwicklungsaufwand verbunden. Wahrend einzelne
Komponenten, wie bspw. (Geblase-)Brenner, bereits ein hohes TRL besitzen, muss das Gesamtsystem
gemeinhin noch erprobt werden.

4.8 Wasserstoff in der Quartiersanwendung

Verwenden Endkunden Wasserstoff zur Strom- und Warmeerzeugung, wird dieser haufig durch eine Kraft-
Warme-Kopplung (KWK) genutzt. Diese Kraft-Warme-Kopplung kann durch ein Wasserstoff-
Blockheizkraftwerk (H2-BHKW) oder ein dezentrales Brennstoffzellensystem realisiert werden. Die Nutzung
bietet sich fiir Stadtquartiere, Wohngebaude, Industriekomplexe und auch in Ein- und Mehrfamilienhdusern
an. Der Wasserstoff wird durch die Brennstoffzelle oder das BHKW verstromt und kann den elektrischen
Bedarf der Endkundinnen und -kunden decken. Auch der Warmebedarf der Kundinnen und Kunden kann
durch die Nutzung der Abwarme (teils) gedeckt werden. Aufierdem steigert eine Abwarmenutzung den
Gesamtnutzungsgrad der Anlagen auf 90 - 95 %. Einen Uberblick der Wasserstofftechnologien in
Quartiersanwendungen gibt Tabelle 5.

Tabelle 5: Technische Kennzahlen fiir ausgewahlte KWK-Anwendungen (Daten basieren auf Angaben von Bosch 2021; 2g 2022)

Brennstoffzelle H2/CH4 H2-BHKW
Elektrischer Wirkungsgrad (%) >60* ~40
thermischer Wirkungsgrad (%) >25* ~40
Gesamtwirkungsgrad (%) >85* ~80
maximale Vorlauftemperatur (°C) 90 90
Besonderheit Betrieb mit Erdgas und Wasser- Betrieb mit Erdgas und
stoff moglich (nur bei HT-BZ) Wasserstoff moglich
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5 Regulatorische Rahmenbedingungen

Das folgende Kapitel beschreibt die aktuell giiltigen regulatorischen Rahmenbedingungen, die fiir

Erzeugung, Speicherung, Transport und Anwendung von Wasserstoff in dezentralen Wasserstoffkonzepten

relevant sind Abbildung 10 gibt eine Ubersicht der wichtigsten regulatorischen Rahmenbedingungen auf EU-

und nationaler Ebene.

EU-EBENE

NATIONALE EBENE

VERKEHR

5,9 % fiir fortschrittliche
Biokraftstoffe und RFNBOs
bis 2030 und Unterquote fiir
RFNBOs in Hohe von 1%

Multiplikator 1,2 oder 1,5 fiir
fortschrittliche
Biokraftstoffe und RFNBOs
im Flug- und Schiffsverkehr

Verpflichtendes THG-
Intensitdtsreduktionsziel
von 14,5 % oder EE-Ziel von
mind. 29 % bis 2030

GEBAUDE

INDUSTRIE TRANSPORT

Fit for 55 Package/ Revision RED Il

= Indikatives Ziel von mindestens
49 % EE-Anteil in Geb3ude bis
2030

= Verbindliche jahrlicher Anstieg
des EE-Anteils bei Heizung und
Kiihlung von 0,8 % bis 2026 und
1,1 % zwischen 2026 und 2030

separates Emission Trading System (ab 2026)

Fuel Quality Directive

Entwurf Energiesteuerrichtlinie
(ETD)

Clean Vehicle Directive

Wegekosten-Richtlinie

EG-Gasgerateverordnung (EU) 2016/426

Bundes-Immissionsschutzgesetz

Energiesteuergesetz

Saubere-Fahrzeuge-
Beschaffungs-Gesetz

Gebaudeenergiegesetz

Kraft-Warme-Kopplungsgesetz

= Steigerung der Nutzung von EE
um 1,6 % jahrlich

= RFNBO-Anteil des in der
Industrie verwendeten
Wasserstoffs: 42 % bis 2030,
60% bis 2035 [unter bestimmten
Umstdnden Mdglichkeit fiir
Mitgliedsstaaten, die Ziele nach
unten anzupassen).

EU Emission Trading System

energ en

Alternative Fuels
Infrastructure Regulation

Entwurf zur Gasmarktrichtlinie

Treibhausgas-

Emissionshandelsgesetz Energiawitchialts possiz

Gasverbrauchseinrichtungsverordnung - 7. Produktsicherheitsgesetz

Gesetz zur kommunalen
Warmeplanung

Abbildung 10: Ubersicht zu den regulatorischen Rahmenbedingungen fiir Wasserstoff-Anwendungen (DBFZ & dena 2022).
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Erzeugung

5.1 Was ist erneuerbarer Wasserstoff?

Welche Kriterien erfiillt werden miissen, damit Wasserstoff als erneuerbar gilt, wird fiir die Produktion in der
EU sowie fiir Importe aus Drittstaaten in der Erneuerbaren-Energien-Richtlinie Il (RED II) und delegierten
Rechtsakten, die Vorgaben der REDII ndher spezifizieren und ausfiihren, festgelegt. Es besteht seit Jahren
ein Diskurs dariiber, wie inshesondere die Kriterien fiir den ,,griinen“ Strombezug von Elektrolyseuren genau
ausformuliert werden sollten, da die Anreizwirkung betrachtlich sein diirfte. Grundsétzlich wird in der RED Il
festgelegt, dass Wasserstoff dann als erneuerbar gilt, wenn er eine CO,-Einsparung von 70 % gegenliber
einem fossilen Referenzwert erreicht, bestimmte Kriterien fiir den Bezug von erneuerbarem Strom
eingehalten werden und ein massenbilanzieller Nachweis der Lieferkette vorgelegt werden kann.

Die RED Il wird derzeit liberarbeitet und eine revidierte Fassung wird voraussichtlich 2023 verabschiedet
werden. Die Europaische Kommission, der Europaische Rat und das Europaische Parlament befinden sich
derzeit im sogenannten Trilogverfahren, in dem sie liber ihre jeweils eingebrachten Vorschlage zur
Anpassung der Richtlinie verhandeln. Die bisherigen Vorschlage zur zukiinftigen Gesetzgebung sehen eine
Ausweitung der sektoralen Anwendungsbereiche der Bestimmungen fiir sogenannte erneuerbare Kraftstoffe
nicht-biologischen Ursprungs (RFNBOs), d.h. erneuerbaren Wasserstoff und dessen Derivate, vor. Zukiinftig
werden neben der Ausweitung des Verkehrsbereichs auf StraRen-, Flug - und Schiffsverkehr der
Industriebereich sowie der Warme- und Kaltebereich starker in den Fokus genommen. Die RED Il regelt die
Nachhaltigkeitsanforderungen fiir erneuerbare Energietrager, die in diesen Sektoren Anwendung finden. Bei
Einhaltung der Anforderungen kdnnen die entsprechenden Mengen dieser Energietrager fiir die Erfullung
von - ebenfalls in der RED Il festgelegten - Treibhausgasminderungszielen angerechnet werden.

Art. 27 RED Il legt die Kriterien fiir den Bezug von erneuerbarem Strom fiir die Produktion von RFNBOs fest.
Die RED Il ermachtigt die Europdische Kommission, diese Kriterien in einem delegierten Rechtsakt zu
spezifizieren, und setzt dafiir eine Frist bis Ende 2021. Nachdem sich die Veréffentlichung des delegierten
Rechtsakts wiederholt verzogerte, verabschiedete ihn die Europdische Kommission am 10. Februar 2023. Das
Europaische Parlament (EP) und der Rat der Europdischen Union haben innerhalb einer Priifphase von
mindestens zwei Monaten die Moglichkeit, Einspruch gegen den delegierten Rechtsakt einzulegen. Diese
Priifphase wurde vom EP um zwei weitere Monate, das heilt bis Anfang Juni 2023, verlangert. Wenn bis
dahin EP und Rat keinen Einspruch eingelegt haben, tritt der Rechtsakt in Kraft.

Der delegierte Rechtsakt zu Art. 27 RED Il umfasst und spezifiziert konkret die folgenden Kriterien fiir den
erneuerbaren Strombezug von RFNBOs:

= Erneuerbarkeit: Anforderung an den erneuerbaren Stromanteil als Produktionsinput. Es sind
verschiedene Moglichkeiten vorgesehen, wie die Erneuerbarkeit des Strombezugs erfiillt werden kann.
Diese sind in Tabelle 6 ausgefiihrt.

= Zusatzlichkeit: Das Kriterium der Zusatzlichkeit soll sicherstellen, dass die Nutzung von erneuerbaren
Strommengen in erster Linie fiir direkte Anwendungen priorisiert wird und nur zusatzlich installierte
Kapazitaten fiir die Erzeugung von RFNBOs genutzt werden. Die RED Il definiert die Zusatzlichkeit {iber die
Abwesenheit von erhaltenen Subventionen und den Zeitpunkt der Inbetriebnahme der
Stromerzeugungsanlage.
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= Geografische Korrelation: Uber das Kriterium der geografischen Korrelation wird die erforderliche

raumliche Nahe bzw. der geografische Bereich definiert, in dem sich die Stromanlage und der Elektrolyseur

befinden missen.

= Zeitliche Korrelation: Legt die Anforderungen an die zeitliche Ubereinstimmung zwischen Strombezug
und RFNBO-Produktion fest.

Tabelle 6: Kriterien fiir den Strombezug fiir die RENBO-Produktion nach Art. 27 RED Il im Detail

Delegierter Rechtsakt zu Art. 27 RED Il
(finale von der EU-Kommission verabschiedete Fassung 10/02/2023)

Bezug von ausschlieBlich erneuerbarem Strom - Art. 3 (a)
Option 1: Nachweis der direkten Verbindung zum Elektrolyseur;
Option 2: Stromerzeugung und Elektrolyse finden in derselben Anlage statt.

Direktverbindung
(Art. 3)

Zusatzlichkeit - Art. 3 (b)

Die Stromanlage wurde max. 36 Monate vor dem Elektrolyseur in Betrieb genommen. Zusatzliche
Elektrolyse-Kapazitaten gelten als Teil der bestehenden Anlage, insofern sie am selben Standort
und nicht spater als 36 Monate nach der Inbetriebnahme der urspriinglichen Anlage hinzugefiigt
wurden.

Bezug von ausschlieBlich in der gekoppelten EE-Anlage erzeugtem Strom - Art. 3 (c)

Die Anlage, in der Strom erzeugt wird, ist nicht an das Netz angeschlossen oder die Anlage, in der
Strom erzeugt wird, ist an das Netz angeschlossen, aber ein intelligentes Messsystem, das alle
Stromfliisse aus dem Netz misst, zeigt, dass kein Strom aus dem Netz entnommen wurde, um
RFNBOs zu erzeugen.

Netzanschluss
mit iiber 90% EE-
Anteil im Strom-
netz (Art. 4 (1))

Der Elektrolyseur befindet sich in einer Gebotszone mit iiber 90 % EE-Anteil im
vorausgegangen Jahr. Die Berechnung ergibt sich wie folgt:

Max. Anzahl an Betriebsstunden = gesamte Stundenanzahl x EE-Anteil im Netz im Kalenderjahr.
Durchschnittlicher EE-Anteil im Netz = Bruttostromerzeugung + Import - Export.

Sobald der durchschnittliche Anteil von Strom aus erneuerbaren Energiequellen in einem
Kalenderjahr 90 % ubersteigt, gilt er in den folgenden 5 Jahren weiterhin als hoher als 90 %, es
sei denn, der berechnete Anteil liegt in 2 aufeinanderfolgenden Jahren unter 90 %.

Netzanschluss +
Nachweis iiber
Netzdienlichkeit
(Art. 4 (3))

Netzstrom wurde wahrend einer Ungleichgewichtsabrechnung (imbalance settlement
period) verbraucht, bei der eine Abregelung einer erneuerbaren Stromanlage (Redispatch)
durch die Ubertragungsnetzbetreibe nachgewiesen werden kann. Es soll zusitzlich
nachgewiesen werden, dass die konsumierte Strommenge der RFNBO-Anlage dem Umfang des
Redispatches entspricht und dass der Bedarf an Redispatch um einen entsprechenden Betrag
reduziert wurde.

(a) Stromerzeugungsanlagen, die erneuerbare Energiequellen nutzen, wurden abgeregelt.

(b) Der Strom, der fiir die Erzeugung des RFNBO verbraucht wird, reduziert den Bedarf an
Abregelung in entsprechendem Umfang.
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Delegierter Rechtsakt zu Art. 27 RED II
(finale von der EU-Kommission verabschiedete Fassung 10/02/2023)

Netzanschluss +
Abschluss von EE-
PPA(s)

(Art. 4 (2) und
Art.4(4)i.V.m.
Art.5,6 und 7)

Erneuerbarkeit, Zusatzlichkeit, zeitliche und geografische Korrelation miissen eingehalten
werden (Art. 5, 6 und 7). Es missen direkt oder iiber Intermediare Vertrége iiber den Bezug von
erneuerbarem Strom (EE-PPAs) abgeschlossen werden, die mindestens der fiir die RFNBO-
Produktion verwendeten Strommenge entsprechen.

Zusatzliche Stromkapazitaten liegen vor, sofern folgenden Kriterien zutreffen (Zusatzlichkeit):
Zeitpunkt der Inbetriebnahme: Art. 5 (a)*: Der Strom aus erneuerbaren Energien muss in einer
neuen oder umfassend sanierten Anlage® erzeugt werden. Inbetriebnahme maximal 36 Monate
nach der Stromanlage. Im Fall Art. 2 (PPA) entspricht der Zeitpunkt der Inbetriebnahme dem
aktuellsten PPA (der ggf. einen ausgelaufenen PPA ersetzt). Bei Kapazitdtsausbau gilt die
zusatzliche Kapazitat als zur gleichen Zeit in Betrieb genommen wie die urspriingliche Anlage,
sofern die Kapazitdt am selben Standort hinzugefligt wird und der Ausbau spatestens 36 Monate
nach Inbetriebnahme der Erstanlage erfolgt.

Ausschluss erhaltener Forderungen: Art. 5 (b)%: Keine erhaltenen Subventionen bzgl. Betrieb
(OPEX-Forderung) oder Investment (CAPEX-Férderung). Ausgenommen sind Férderungen, die
Anlagen vor dem Repowering gemald Art. 2 Abs. 6 erhalten haben, und Férderungen, die keine
Nettoforderung darstellen, wie z. B. Férderungen, die vollstdndig zurlickgezahlt wurden, oder
Forderung fiir EE-Anlagen, die F&E-RFNBO-Produktionsanlagen mit Strom versorgen.

Zeitliche Korrelation: Art. 6"

Option 1: RFNBO-Produktion wahrend desselben Zeitraums von einer Stunde wie die Erzeugung
des Strom in der liber das PPA unter Vertrag genommenen Anlage

Option 2: Verwendung von EE-Strom aus einem Speicher, der sich hinter demselben
Netzanschlusspunkt wie der Elektrolyseur befindet und der wéhrend desselben Zeitraums von
einer Stunde geladen wurde, in dem der Strom im Rahmen des EE-PPAs erzeugt wurde.

Option 3: Strombezug fiir RFNBO-Produktion wahrend eines einstiindigen Zeitraums, in dem der
Clearingpreis fiir Strom, der aus dem Single-Day-Ahead-Markt resultiert, in der Gebotszone
niedriger oder gleich 20 € pro MWh oder weniger als das 0,36-fache des CO2-Preises im
Europdischen Emissionshandelssystem (EU ETS) betragt (gem. Richtlinie 2003/87/EG).

Geografische Korrelation: Art. 7:

Option 1 (Art. 7(1a)): Die Stromanlage, die liber ein PPA Vertrag lduft, befindet sich in derselben
Gebotszone wie der Elektrolyseur, als dieser in Betrieb genommen wurde.

Option 2 (Art. 7(1b)): Die Stromanlage, die Uiber das PPA unter Vertrag genommen wurde,
befindet sich in einer Verbundgebotszone (interconnected bidding zone) und der Strompreis ist
in dem betreffenden Zeitraum auf dem Day-Ahead-Markt gleich oder hoher ist als in der
Gebotszone, in welcher der Elektrolyseur steht.

Option 3 (Art. 7(1c)): Die Stromanlage, die iber das PPA unter Vertrag genommen wurde,
befindet sich in einer verbundenen Offshore-Gebotszone, die an die Gebotszone angrenzt, in der
sich der Elektrolyseur befindet.

Mitgliedsstaaten kdnnen zusatzliche Kriterien fiir den Standort der EE-Anlage und des
Elektrolyseurs einfiihren, um die Kompatibilitdt mit Wasserstoff- und Stromnetzplanungen
sicherzustellen (Art. 7 (2)).

Im Sonderfall des Netzanschlusses in einer Gebotszone, in der die THG-Intensitat des
Strommixes weniger als 18 gC02eq/MJ betragt, muss Zusatzlichkeit nicht erfiillt werden (Art.
4 (2)). Sobald die durchschn.THG-Intensitdt des Strommixes in einem Kalenderjahr weniger als
18 gC02eq/MJ betragt, gilt sie in den folgenden 5 Jahren als geringer als 18 gCO2eq/MJ.

# Dieses Kriterium tritt erst am 1. Januar 2027 in Kraft und gilt nicht fiir Anlagen, die bis zum 31. Dezember 2036 in Betrieb gehen.

5 Eine umfassend sanierte Anlage wird als Anlage definiert, fiir deren Sanierung eine 30-prozentige Investition im Vergleich zur Investition einer Neuanlage

getatigt wurde.

6 Dieses Kriterium tritt erst am 1. Januar 2027 in Kraft und gilt nicht fiir Anlagen, die bis zum 31. Dezember 2036 in Betrieb gehen.

" Fiir Option 1 und 2 gilt bis zum 31. Marz 2028 ,.ein Vierteljahr“. Ab dem 1. Januar 2027 gelten die Ausnahmeregelungen nicht mehr fiir Vorhaben, die
staatliche Beihilfen beinhalten, es sei denn, die Beihilfen dienen ausschlieBlich der Finanzierung von Investitionsausgaben.
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Der delegierte Rechtsakt zu Art. 28 RED Il wurde ebenfalls von der Europdischen Kommission am 10.
Februar 2023 verabschiedet. Auch fiir diesen Rechtsakt hat das EP die Priifphase um zwei auf vier Monate
verlangert, sodass er - soforn weder Rat noch EP von ihrem Veto Gebrauch machen - im Juni 2023 in Kraft
treten konnte.

Er enthalt die Methodik zur Berechnung der Treibhausgasemissionsreduktionen, die durch die Produktion
und Nutzung von RFNBOs erreicht werden. Die THG-Berechnungsformel ist in Tabelle 7 erldutert. Dariiber
hinaus werden in dem delegierten Rechtsakt die zulassigen Kohlenstoffquellen fiir die Methanisierung von
Wasserstoff definiert. Es wird zwischen drei verschiedenen Kohlenstoffquellen unterschieden: biogener
Kohlenstoff, atmospharischer Kohlenstoff, der durch Direct-Air-Capture (DAC) gewonnen wird, und
Kohlenstoff aus industriellen Punktquellen (Global Alliance Powerfuels, 2020; Sailer & Reinholz, 2022).
Letztere sind nur, wenn sie aus Aktivitdten stammen, die in Annex | der ETS-Richtlinie aufgefiihrt sind, und
wenn ihre Emissionen in einem effektiven CO2-Bepreisungssystem Berlicksichtigung finden. Die Nutzung
von Kohlenstoff aus fossilen Stromerzeugungsanlagen fiir die RFNBO-Produktion ist nur bis 3035 zulassig,
die von Kohlenstoff aus sonstigen industriellen Punktquellen flir weitere 5 Jahre, d.h. bis 2040.

Tabelle 7: THG-Berechnungsformel laut delegiertem Rechtsakt zu Art. 28 RED I

THG-Berechnungsformel

E=e,-+ep+etd+eu—eccs

€; = €jelastisch T €istarr — Cex—use

E Gesamtemissionen aus der Nutzung des RFNBO

e; Emissionen aus der Bereitstellung von Inputs

Emissionen aus elastischen Einsatzstoffen, d. h. Einsatzstoffen, die mit steigender Nachfrage ansteigen

Cielastisch | nd mehr als 10 % des wirtschaftlichen Wertes des Outputs entsprechen.

Emissionen aus starren Einsatzstoffen, d. h. Einsatzstoffen, die mengenmaRig trotz ansteigender
€ starr Nachfrage konstant in ihrer Einsatzmenge bleiben und max. 10 % des wirtschaftlichen Wertes des
Outputs entsprechen. Hierunter fallen alle Kohlenstoffquellen.

Cox_use Emissionen aus der bisherigen Nutzung oder dem Verbleib der Einsatzstoffe.

ep Emissionen aus der Verarbeitung.
etd Emissionen aus dem Transport und der Bereitstellung.
ey Emissionen aus der Verbrennung des RFNBO in seiner Endanwendung.
eccs Emissionseinsparungen durch Kohlenstoffabscheidung und geologische Speicherung.

Der Referenzwert fiir RFNBOs betragt 94 g CO,/MJ; um die in der RED Il festgelegten Mindest-THG-
Einsparungen zu erreichen, diirfen die Gesamtemissionen von RFNBOs gemaR der in Tabelle 7 aufgefiihrten
Formel daher hochstens 27,9 g CO,/MJ betragen. Erneuerbare Stromquellen sind mit einem Emissionswert
von 0 g CO,/MJ zu berlicksichtigen. Fiir Netzstrom werden im Anhang des delegierten Rechtsakts
Standardwerte gelistet. Wenn die Anzahl der Volllaststunden, in denen der Elektrolyseur Wasserstoff
produziert, gleich oder geringer ist als die Anzahl der Stunden, in denen der Grenzpreis fiir Strom dem von
Anlagen zur Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energiequellen oder von Kernkraftwerken entspricht,
wird ein Treibhausgasemissionswert von 0 g CO,eq/MJ zugewiesen. Dort, wo diese Volllaststunden
Uberschritten werden, soll ein Treibhausgaswert von 183 g CO,eq/MJ angesetzt werden.
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Transport und Speicherung

5.2 Innovative Konzepte entsprechend §390 EEG

Die Anfang 2023 in Kraft getretene Novellierung des EEG, die im Rahmen des sogenannten ,,Osterpakets*
verabschiedet wurde, ergéanzt die von der Bundesnetzagentur durchgefiihrten Ausschreibungen fiir EE- und
KWK-Anlagen um ein neues Element: Ausschreibungen fiir innovative Konzepte mit wasserstoffbasierter
Stromspeicherung. Der neue § 390 EEG bildet die Rechtsgrundlage fiir die Ausschreibungen, {iber die konkret
Speicherung und Riickverstromung fluktuierender erneuerbarer Stromkapazitaten in Form von Wasserstoff
geférdert wird. Vorgesehene Anlagenkombinationen sind dabei Windenergieanlagen an Land, Solaranlagen
und chemische Stromspeicher mit Wasserstoff als Speichergas. Die Anlagenkombination soll liber einen
gemeinsamen Netzverkniipfungspunkt Strom einspeisen, wobei

1. der gespeicherte Wasserstoff ausschliefilich durch Elektrolyse und dem Strom der Anlagenkombination
produziert worden sein muss;

2. der Wasserstoff nicht zuvor ins Gasnetz eingespeist worden sein durfte;
3. der Wasserstoff ausschlieBlich fiir die Produktion von Strom verwendet werden darf sowie

4. nurder Wasserstoff, der im chemischen Speichern (der Anlagenkombination) erzeugt und gespeichert
wurde, fiir die Stromproduktion verwendet werden darf.

Die Ausschreibungsvolumina und Gebotstermine werden in § 28d EEG wie folgt festgelegt: 400 MW im Jahr
2023, 600 MW im Jahr 2024, 700 MW im Jahr 2025, 800 MW im Jahr 2026, 900 MW im Jahr 2027 und 1.000 MW
im Jahr 2028. Die Forderung nach § 390 EEG 2021 ist bis 2028 befristet. Es wird nicht genau beschrieben,
worauf sich die Leistungen beziehen. Ab dem 1. Oktober 2022 folgen die Ausschreibungen dem Prinzip der
gleitenden Marktpramie (anstelle einer fixen Vergilitung) Einzelheiten der Ausschreibung sollen in einer
gesonderten Verordnung geregelt werden (s. Verordnungsermachtigung in § 88e EEG).

5.3 Leitungsgebundener Wasserstofftransport
EU-Gasbinnenmarktrichtlinie

Die Europaische Kommission veroffentlichte am 15. Dezember 2021 den Entwurf zur Revision der
Gasbinnenmarktrichtlinie. Hierin werden erstmal auf europdischer Ebene Regeln fiir eine
Wasserstoffnetzinfrastruktur definiert. U.a. macht der Entwurf Vorschlage fiir die vertikale Entflechtung der
Wasserstoffproduktion und des Netzbetriebs und sieht konkret vor, flexible Entflechtungsregeln bis 2030
einzufiihren, wodurch H2-Produzenten bis dahin auch Wasserstoffnetze betreiben diirften, ohne beide
Aktivitdten eigentumsrechtlich entflechten zu miissen. Europaisches Parlament und Rat der Europdischen
Union haben im Februar bzw. Marz 2023 ihre Positionen fiir die Revision der Gasmarktrichtlinie
verabschiedet. Beide sprechen sich fiir flexible Entflechtungsregeln auch nach 2030 aus. Uber die Richtlinie
verhandeln alle drei Institutionen nun im sogenannten Trilog-Verfahren.

Der Entwurf der Gasmarktrichtlinie sieht auch erstmals eine Typologie der verschiedenen Gase vor, indem er
zwischen ,natural gas“, ,renewable gas“, ,low-carbon gas“ und ,low-carbon hydrogen“ unterscheidet. Eine
bestimmte Quote oder Zielvorgabe fiir die Beimischung kohlenstoffarmer Gase in das Erdgasnetz sehen
weder der Kommissionsvorschlag noch die von Parlament und Rat verabschiedeten Vorschlage vor, jedoch
mussen Fernleitungsbetreiber (FNB) bei grenziiberschreitenden Leitungen eine Wasserstoffbeimischung ins
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Erdgasnetz von bis zu 5 % ab dem 1. Oktober 2025 akzeptieren. Um die Defossilisierung des Erdgassystems
weiter voranzutreiben, sind im Kommissionsvorschlag Rabatte auf die Transportentgelte fiir erneuerbare
und kohlenstoffarme Gase von und zu Speicheranlagen/ Erzeugungsanlagen von erneuerbaren und
kohlenstoffarmen Gasen von mindestens 75 % vorgesehen (Art. 16 Nr. 1).

CEN Standard EN 16325

Die RED Il legt in § 9 Art. 19 Folgendes fest: ,Die Mitgliedstaaten oder die benannten zustandigen Stellen
schaffen geeignete Mechanismen, um sicherzustellen, dass die Herkunftsnachweise elektronisch ausgestellt,
Ubertragen und entwertet werden und genau, zuverlassig und betrugssicher sind. Die Mitgliedstaaten und
die benannten zusténdigen Stellen sorgen dafiir, dass die von ihnen auferlegten Anforderungen der Norm
CEN - EN 16325 entsprechen.“

In diesem Sinne wurde im Februar 2019 mit der Uberarbeitung der oben genannten Norm begonnen, um die
Energietrager Gas, Wasserstoff, Warme und Kalte sowie Elektrizitdt einzubeziehen (urspriinglich regelte die
Norm EN 16325 nur Herkunftsnachweise fiir Elektrizitat). Wasserstoff als Energietrager wird als solcher ab
einer Reinheit von mindestens 98 % anerkannt (Reinheitsstufen von bis zu 99,9 % stehen noch zur
Diskussion). In Europa gibt es bereits freiwillige Register flir die Ausstellung von Gaszertifikaten nach dem
»Book & Claim“-System. Beispiele fiir solche Register sind das von der dena betriebene Biogasregister, das
von AGCS Gas Clearing & Settlement betriebene Biogasregister in Osterreich und das von Renewable Energy
Assurance Limited (REAL) betriebene Green Gas Certification Scheme (GGCS) im Vereinigten Konigreich. Der
Transfer von Gaszertifikaten zwischen diesen Registern ist auf der Grundlage bilateraler
Kooperationsvereinbarungen moglich. Daher muss jedes Mal ein neues Kooperationsabkommen
geschlossen werden, wenn ein Register Gaszertifikate an ein ausléandisches Register transferieren mochte.
Ein Teil des administrativen Aufwands solcher bilateralen Abkommen besteht in der Harmonisierung von
Technologiecodes sowie Ausstellungs- und Stilllegungsregeln, die die Anerkennung solcher Zertifikate von
den beteiligten Registern ermoglichen. Die in der Norm EN 16325 enthaltenen Regelungen sollen eine
deutlich vereinfachte Harmonisierung dieser Elemente ermoglichen, und so den Weg fiir einen effizienten
Markt fiir Herkunftsnachweise fiir die in der RED Il enthaltenen Energietrager (Strom, Gas, Wasserstoff,
Warme und Kalte) ebnen. Das Normungsverfahren (und damit die Harmonisierung) ist keine leichte Aufgabe,
insbesondere wenn die Interessen und Meinungen der verschiedenen Agierenden (Gas- und
Wasserstoffverbande, Industrie, Forschungseinrichtungen, staatliche Energieagenturen etc.) stark
divergieren. Daher ist ein Konsens liber die besten Optionen fir einen effizienten HKN-Markt in Europa
erforderlich.

EnWG-Novelle zur Regulierung reiner Wasserstoffnetze

Mit dem Inkrafttreten des Gesetzes zur Umsetzung unionsrechtlicher Vorgaben und zur Regelung reiner
Wasserstoffnetze im Energiewirtschaftsrecht (EnWG) gibt es auf nationaler Ebene erstmals einen
Rechtsrahmen fiir den Aufbau und Betrieb von reinen Wasserstoffnetzen. Die Novellierung des EnWG schafft
insbesondere fiir Betreiber von Wasserstoffnetzen einen regulierungsrechtlichen Einstieg, der Planungs- und
Investitionssicherheit bis zum Vorliegen eines europdischen Rahmens - der iiber die Revision der EU-
Gasmarktrichtlinie und der Gasverordnung geschaffen werden soll - gewahrleistet. Ziel ist es, hierdurch eine
ziigige Entwicklung der Wasserstoffinfrastruktur zu erméglichen.
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Die wenigen bestehenden industriellen Wasserstoffleitungen, die als Direktleitungen zwischen Erzeugenden
und Abnehmenden betrieben werden, orientieren sich bisher nur an allgemeinen Vorschriften des
Kartellrechts. Seit Inkrafttreten der Gesetzesnovelle am 27. Juli 2021 kdnnen solche reinen
Wasserstoffinfrastrukturen erstmals nach dem EnWG reguliert werden. Der Gesetzgeber raumt
Netzbetreibern die Moglichkeit ein, mittels Opt-in-Erklarung zukiinftig nach den Regulierungen des
Energiewirtschaftsgesetzes (nach § 28j Abs. 3) behandelt zu werden. Nicht erfasst von der novellierten
Fassung ist die Eingrenzung des Wasserstoffs nach Erzeugungsart sowie die eindeutige Unterscheidung
zwischen Transport- und Verteilnetz. Optieren Betreiber flir eine Regulierung nach EnWG, unterliegen sie den
Vorgaben hinsichtlich des Netzzugangs fiir Dritte, der Entgeltbildung und der Entflechtung. Die Grundsatze
zur Entgeltermittlung fiir den Betrieb von Wasserstoffnetzen werden erstmalig durch die
Wasserstoffnetzentgeltverordnung (H2-NEV), die am 1. Dezember 2021 in Kraft getreten ist, festgelegt.
Die Verordnung regelt im Einzelnen, wie die Kosten eines Wasserstoffnetzes ermittelt werden?®, die auf die
Netzentgelte umgelegt werden diirfen - einschlieRlich der Verzinsung des eingesetzten Eigenkapitals.

Beimischung von Wasserstoff ins Erdgasnetz

Neben dem Transport durch dezidierte Wasserstoffpipelines und -infrastrukturen besteht die Moglichkeit der
Einspeisung von Wasserstoff in das bereits bestehende Erdgasnetz. Die Abgrenzung zu reinen
Wasserstoffnetzen erfolgt dabei liber das AusschlieRlichkeitskriterium des & 3 Nr. 10b EnWG. Die
Beimischung bzw. Einspeisung von Wasserstoff wurde von der Novellierung des EnWG nicht erfasst und
unterliegt weiterhin dem bereits bestehenden Rechtsrahmen. Aus dem § 3 Nr. 19a EnWG geht hervor, dass
Wasserstoff, der mittels Elektrolyse erzeugt wurde, dem Gasbegriff zugeordnet wird. Im Hinblick auf die
Beimischungsmengen miissen daher die aktuellen Sicherheitsanforderungen im EnWG (§ 49 Abs. 1 und 2)
eingehalten werden. Anlagen zum Transport missen dabei so errichtet und betrieben werden, dass sie die
anerkannten Regeln der Technik berticksichtigen. Die Einhaltung der technischen Regeln fiir Gas und
Wasserstoff werden vom Deutschen Verein des Gas- und Wasserfaches e. V. (DVGW) naher bestimmt (EnWG
§49 Abs. 2 S. 2). Laut aktuellem Regelwerk des DVGW (Arbeitsblatt G 260 2021-09) ist ein Wasserstoffanteil
von unter 20 % im Erdgasnetz moglich, wenn es hierdurch nicht zu Problemen bei angeschlossenen
Endverbraucherinnen und -verbrauchern kommt. Derzeit laufen diverse Feldtest zur weiteren Absicherung
der 20 prozentigen H2-Beimischung.

Fir den Transport von Wasserstoff, der dem Erdgasleitungssystem beigemischt wird, kdnnen Betreiber
Entgelte nach dem Entry-Exit-Modell fiir Ein- und Ausspeisung gemaR § 20 EnWG verlangen. Entgelt flr die
Einspeisung von Gas in lokale Verteilnetze entfallen nach § 18 Abs. 1 S. 3 GasNEV (vgl. Tabelle 8). Ebenso ist
auch die Einspeisung von Wasserstoff, der aus Elektrolyseuranlagen stammt, von den Einspeisungsentgelten
befreit. Somit fallen in der Regel nur Entgelte fiir die Ausspeisung von elektrolytisch erzeugtem Wasserstoff
an (Hoffmann et al. 2021).

8 Die Kosten eines Wasserstoffnetzes miissen wie folgt ermittelt werden: Netzkosten = aufwandsgleiche Kosten (§ 7) + kalkulatorische Abschreibungen (§§ 8
und 9) + kalk. EK-Verzinsung (§ 10) + kalk. Steuern ((§ 11) - kostenmindernde Erlése und Ertréage.
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Tabelle 8: Ubersicht zu Entgelten nach dem Entry-Exit-Modell zum Wasserstofftransport im Erdgasleitungssystem

Entgelte fiir Wasserstofftransport | Fernleitungsnetz Verteilnetz

Einspeisung (Entry) ja, nach § 20 EnWG Befreiung, nach § 18 Abs. 1 S. 3 GasNEV

Ausspeisung (Exit) ja, nach § 20 EnWG ja,nach § 18 Abs. 1S. 3 GasNEV
Anwendung

5.4 Nutzungim Verkehrssektor

In diesem Kapitel werden wichtige Férderrahmen in der EU und in Deutschland beschrieben, die Nutzung
von Wasserstoff und Wasserstoffderivaten im Verkehrssektor anreizen.

Europaische Gesetzgebung: RED Il und RePowerEU

Verschiedene Richtlinien und Verordnungen der Europaischen Union setzen Anreize fiir die Nutzung von
Wasserstoff und -Derivaten im Verkehrssektor. Die RED Il bildet den zentralen rechtlichen Rahmen fiir die
Entwicklung erneuerbarer Energien in der Europdischen Union. Unter anderem werden auch die EU Ziele zu
der Nutzung von erneuerbaren Energien im Verkehrssektor in der RED Il festgehalten, sowie die
Rahmenbedingungen fiir deren Erfiillung. Am 30. Marz 2023 haben Europdisches Parlament und Rat bekannt
gegeben, dass eine vorldufige Einigung Uber den Inhalt der der revidierten RED Il (RED Ill) erzielt wurde. Sie
sieht eine kombinierte Quote fiir fortschrittliche Biokraftstoffe und RFNBOs im Verkehrssektor in Hohe von
5,5% fiir das Jahr 2030 vor, ergénzt durch eine 1%-Unterquote fiir RFNBOs (Rat der EU 30.03.2023). Die
Europdischen Kommission hatte fiir RFNBOs eine Unterquote von 2,6 % fiir das Jahr 2030 vorgeschlagen. Die
vorlaufige Einigung muss noch dem Rat und dem Parlament zur Billigung vorgelegt werden, bevor die RED IlI
in Kraft treten kann.

Fuel Quality Directive (FQD)

Neben der RED Il ist die Fuel Quality Directive ein weiteres wichtiges Instrument zur Férderung erneuerbarer
Energien im Verkehrssektor. Sie definiert durch die EU-Mitgliedstaaten umzusetzende
Treibhausgasminderungsziele fiir in Verkehr gebrachte Kraftstoffe und legt die Anrechnung verschiedener
Kraftstoffe auf die Treibhausgasminderungsziele fest.

Clean Vehicle Directive (CVD)

Komplementar zu RED Il und FQD, setzt die Clean Vehicle Directive prozentuale Mindestanteile an sauberen
bzw. emissionsfreien Fahrzeugen fiir unterschiedliche Fahrzeugklassen fest und gilt ausschlieBlich fir
offentlichen Ausschreibungen. Darunter befinden sich sowohl Pkw als auch schwere Nutzfahrzeuge wie
Busse und Lkw.
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Wegekostenrichtlinie

Mit dem Ziel, die Lkw-Maut nach dem CO,-Ausstol} zu differenzieren, haben sich Europdische Kommission,
Européischer Rat und Europaisches Parlament im Sommer 2021 vorlaufig tiber eine neue
Wegekostenrichtlinie einigen kdnnen. Hierin werden Regelungen zur weiteren Ausgestaltung der Lkw-Maut
festgesetzt. Die finale Annahme auf EU-Ebene steht noch aus, jedoch ist es denkbar, dass
wasserstoffbetriebene Lkw der Emissionsklasse 5 zugeordnet werden. Demnach wiirden diese als
Nullemissionsfahrzeuge zahlen. Es ist dabei allerdings nicht geregelt, ob der Brennstoffzellen-Lkw mit
grauem oder erneuerbarem Wasserstoff betankt wird.

EU-Energiesteuerrichtlinie

Kraftstoffpreise werden von der Energiesteuer getrieben. Der Komissionsentwurf zur Revision der
Energiesteuerrichtlinie sieht erstmalig auch spezifische Mindeststeuersatze fiir Wasserstoff vor.
Wesentliche Anderungen gegeniiber der aktuell geltenden Energiesteuerrichtlinie besteht in der
Differenzierung der Mindeststeuersatze zwischen fossilen und erneuerbaren/kohlenstoffarmen
Energietragern. Fiir erneuerbaren Wasserstoff und fortschrittliche Kraft- und Brennstoffe ist dabei ein
Mindeststeuersatz von 0,15 €/GJ vorgesehen.

Die Vorgaben der EU-Energiesteuerrichtlinie werden in Deutschland liber das Energiesteuergesetz
(EnergieStG) in nationalem Recht verankert, das vorsieht, dass die Energiesteuer flir erneuerbaren
Wasserstoff entfallt. Es stellt somit einen Anreiz fiir dessen Einsatz dar. Nach Verabschiedung der Revision
der Energiesteuerrichtlinie miissen die Anderungen iiber eine Novellierung des EnergieStG wiederum in
nationales Recht uiberflihrt werden.

Verordnung zur Festsetzung von CO2-Emissionsnormen fiir neue Personenkraftwagen und fiir neue leichte
Nutzfahrzeuge (EU) 2019/631 (CO2-Flottengrenzwerte)

Die EU Verordnung 2019/631 verpflichtet europaische Fahrzeughersteller einen durchschnittlichen CO,
Grenzwert iber der vom Hersteller produzierten Pkw und leichte Nutzfahrzeuge einzuhalten. In der
Verordnung gelten batterieelektrische und wasserstoffbetriebene Fahrzeuge als Nullemissionsfahrzeuge.
Damit stellt die Verordnung einen indirekten Anreiz fiir die Produktion von wasserstoffbetriebenen
Fahrzeugen dar.

Die Verordnung legt seit ihrer Novellierung am 1. Januar 2020 einen Grenzwert von 95 g CO,/km fest und
greift ab 2025 bzw. 2030. Zwischen 2019 und 2020 ist der Absatz von E-Autos (BEV) und Plug-in-
Hybridfahrzeugen von 3 % auf 11 % angestiegen (Deutsche Umwelthilfe 2021).

Im Zuge der Verhandlungen Uber ein Verbots der Neuzulassung von Nicht-Nullemissionsfahrzeugen ab 2035
erzielten die EU-Mitgliedstaaten und die europdische Kommission im Marz 2023 Einigung uber die Bildung
einer neue Fahrzeugklasse mit Verbrennungsmotor, die ausschlief3lich CO2-neutrale Kraftstoffe tanken und
dadurch ebenfalls als Nullemissionsfahrzeuge gelten (Rat der EU 28.03.2023).
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Deutsche Gesetzgebung: Gesetz zur Weiterentwicklung der Treibhausgasminderungsquote (THG-Quote)

FQD und RED Il im Verkehrssektor werden in Deutschland durch das Gesetz zur Weiterentwicklung der
Treibhausgasminderungsquote umgesetzt und eingehalten. Mit dem Gesetz wird eine
Treibhausgasminderungsquote (THG-Quote) definiert, der Inverkehrbringende von Kraftstoffen unterliegen.
Dabei sind Inverkehrbringende durch die Entnahme aus der Produktionsanlage oder dem Speicher definiert.

Im Verkehrssektor kann Wasserstoff auf die THG-Quote angerechnet werden. Die wesentlichen Vorschriften
zur Regelung der THG-Quote finden sich im Bundes-Immissionsschutzgesetz (BImSchG). Die konkrete
Ausgestaltung der einzelnen Erfiillungsoptionen ist in Bundesverordnungen, konkret in der 37. BImSchV
und der 38. BImSchV geregelt. Diese ermoglichen eine Mehrfachanrechnung von Wasserstoff im Verkehr. Die
Strombezugskriterien laut delegiertem Rechtsakt zu Art. 27 sollen im Rahmen der Novellierung der 37.
BImSchV in nationales Recht tiberflihrt werden. Die Kraftstoffqualitdtsanforderungen sind der 10. BImSchV
und den dort genannten DIN-Normen zu entnehmen.

Inverkehrbringende haben die Moglichkeit, die Quotenverpflichtung durch die Implementierung eigener
Kapazitaten zu erfiillen, Verschmutzungsrechte in Form von CO,-Zertifikaten zu erwerben, oder Quoten-
Zertifikate von anderen Quotenverpflichtete zu erwerben, solang diese deren Quote tibererfiillen (nach § 37a
BImSchG Absatz 6 und 8).

Durch den Quotenhandel entsteht ein marktwirtschaftlicher Anreiz, erneuerbare Kraftstoffe einzusetzen,
welche die geringsten THG-Vermeidungskosten aufweisen. Andernfalls wird die Nichterfiillung mit

600 €/t CO, sanktioniert (§ 37c Nr. 2 BImSchG). Das, was die THG-Quote fiir Kraftstoffinverkehrbringende ist,
ist die CVD fiir Flottenbetreiber.

Saubere-Fahrzeuge-Beschaffungs-Gesetz

Am 2. August 2021 wurde die CVD rechtswirksam auf Bundesebene {iber das Saubere-Fahrzeuge-
Beschaffungs-Gesetzes in nationales Recht liberfiihrt. Es bestehen nun erstmalig Mindestziele zur
Minderung des CO,-Ausstoles von Flotten fiir Pkw und schwere Nutzfahrzeuge, die durch 6ffentliche
Ausschreibungen erworben werden. Das betrifft insbesondere Busse im OPNV. Damit miissen sich alle
offentliche Verwaltungen bis in die Kommunen hinein mit der Beschaffung emissionsfreier Flotten
auseinandersetzen, was in den ndchsten Jahren zu einer verstarkten Nutzung von Wasserstoff in besagten
Fahrzeugflotten fiihren kann (vgl. Tabelle 9). Insbesondere durch die dezentrale Verfiigharkeit von
Wasserstoff konnten langfristige Lieferbeziehungen im kommunalen Kontext entstehen (Reiner Lemoine
Institute, 2022). Obwohl dieses Gesetz einen Anreiz fiir die Beschaffung von Wasserstoffbussen bietet,
werden darin keine Anforderungen an die Nachhaltigkeit des Wasserstoffs gestellt (BMVI, 2021). Die
Mindestziele gelten fiir Vertrage liber Kauf, Leasing oder Anmietung von Stralenfahrzeugen, bspw. fiir
offentliche Dienstleistungsauftrage (z. B. OPNV-Busse) oder fiir Dienstleistungsauftrige tiber Verkehrsdienste
(z. B. Paket- und Postdienste, Abholung von Siedlungsabfallen).
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Tabelle 9: Mindestziele der unterschiedlichen Fahrzeugklassen laut dem Saubere-Fahrzeuge-Beschaffungs-Gesetz (BMVI, 2021)

Fahrzeugklasse | Definition ,,sauberes Fahrzeug Beschaffungs'quoten Beschaffungsguoten
1. Referenzzeitraum 2. Referenzzeitraum
(02.08.2021 bis 31.12.2025) | (01.01.2026 bis 31.12.2030)

Pkw 50 g CO2/km sowie 80 | Ab2026:0gC02/ 38,5%

] % der Luftschadstoffe | km, k. A. zu

leichte Nfz im praktischen Fahr- | Luftschadstoff- 38,5%

(<3,5t2GM) betrieb (RDE) emissionen

LKW (>3,5tzGM) | Nutzung alternativer Kraftstoffe (It. Art. 2 10 % 15%

AFID bspw. Strom, Wasserstoff, Erdgas
Busse (>5tzGM ’ ’ > * *
( ) synthetische Kraftstoffe**, Biokraftstoffe**) 45 % 65 %

* Die Hilfte der beschafften Busse muss emissionsfrei sein, d. h. weniger als 1 g CO./km ausstofRen, z. B. Elektro- bzw. Brennstoffzellenfahrzeuge.

** Alternative Kraftstoffe diirfen nicht mit konventionellen, fossilen Kraftstoffen gemischt werden.

Insbesondere THG-Quote, Saubere-Fahrzeuge-Beschaffungs-Gesetz und CO2-Flottengrenzwerte, sowie die
Energiesteuerrichtlinie begiinstigen zum einen den Erwerb von Wasserstoffgetrieben Fahrzeugen und zum
anderen den Einsatz von CO,-armen Wasserstoff.

5.5 Nutzung fiir Warme und Kalte

Laut der vorldufigen Trilog-Einigung zur Revision der RED Il soll der Anteil der erneuerbaren Energien bei
Heizung und Kihlung bis 2026 verbindlich um jahrlich 0,8 % steigen, zwischen 2026 un 2030 um jahrlich 1,1%
(Rat der EU 30.03.2023).

Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG)

Im Rahmen der fiir 2022 anstehenden Evaluierung des KWKG wird derzeit gepriift, ob H2-Readiness von KWK-
Anlagen als Forderbedingung eingefiihrt werden kann (BMWi 2021).

Gebaudeenergiegesetz (GEG)

Das Gebdudeenergiegesetz wirkt sich in zwei Arten auf die Defossilisierung des Gebaudesektors aus.
Erstens, durch das Setzen von Gebaudestandards (ehemals umgesetzt durch das ENEV), das mafigeblich von
Primarenergiefaktoren beeinflusst wird, und, zweitens, durch die Implementierung eines erneuerbaren
Energieziels (ehemals umgesetzt durch das EEW3drmeG), das laut Koalitionsvertrag bei 50 % klimaneutraler
Warme bis 2030 liegt.

Mit der im April 2023 vom Bundeskabinett beschlossenen Novelle des Gebdudeenergiegesetzes (GEG) wird
festgelegt, dass ab dem 01. Januar 2024 moglichst jede neu eingebaute Heizung zu mindestens 65 % mit
erneuerbaren Energien betrieben werden muss. Gaseizungen, die auf 100 % Wasserstoff umriistbar sind
("H2-Ready" Heizungen) diirfen dann eingebaut werden, wenn es einen verbindlichen Investitions- und
Transformationsplan fiir Wasserstoffnetze gibt und diese Heizungen ab 2030 mit mindestens 50 %
Biomethan oder anderen griinen Gasen und ab 2035 mit mindestens 65 % erneuerbarem (,griinen“) oder
kohlenstoffarmem (,blauen®) Wasserstoff betrieben werden.Der Jahrespriméarenergiebedarf bei Neubauten
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darf nicht héher als 75 % im Gegensatz zu einem Referenzgebaude® sein (GEG § 15). Der
Jahresprimarenergiebedarf wird mittels sogenannter Primarenergiefaktoren (PEF) ermittelt. Der PEF ist
ein Gewichtungsfaktor in Bezug auf die THG-Leistung unterschiedlicher Energietrdger. Somit ist der PEF von
erneuerbaren Energietragern deutlich geringer als der von fossilen Energietragern.

Bisher ist kein PEF von Wasserstoff im GEG vorgesehen. Allerdings wurde griinem Wasserstoff (PEM + dt.
Strommix) im Rahmen der Studie ,Ermittlung fehlender Kennwerte (PEF, CO,) fiir Wasserstoff
unterschiedlicher Hersteller (Farben)*, die durch den BDEW beauftragt wurde, ein PEF von 0,06
zugeschrieben (IINAS, 2021). Wasserstoff istim Rahmen der Innovationsklausel (GEG § 103) aufgefiihrt. Die
Anrechnung von Abwarme aus Brennstoffzellen kann jedoch heute schon beriicksichtigt werden. Laut Anlage
4 des GEG lasst sich Abwdrme mit einem PEF von 0,0 anrechnen. Die Warmenutzung aus einer mit Biomethan
hocheffizienten KWK-Anlage wird mit dem PEF 0,5 versehen (GEG-info, 2020).

In § 23 des GEG wird festgehalten, unter welchen Voraussetzungen sich fiir den Einsatz von Wasserstoff eine
Senkung des Jahrespriméarenergiefaktors im Vergleich zu einem Referenzgebaude!? erzielen lasst:
Gebaudenahe Photovoltaik-Volumen kdnnen sich auf den Primarenergiebedarf mit einer Reduktion von
max. 30 % anrechnen lassen (§ 23 Abs. 2 (1)). Beim Einsatz von elektrochemischen Speichern kénnen sich
gebdudenahe Photovoltaik-Volumen mit einer Reduktion des Primarenergiebedarfs von max. 45 %
anrechnen lassen. Hierbei gilt es, zu klaren, ob ein Elektrolyseur als elektrochemischer Speicher anerkannt
wird (§ 23 Abs. 2 (2)).

EG-Gasgerateverordnung (EU) 2016/426

Gasgerate unterliegen dem Produktsicherheitsgesetz (ProdSG) und missen der EG-Gasgerateverordnung
(EU) 2016/426 bzw. deren nationaler Umsetzung, der 7. Verordnung zum Produktsicherheitsgesetz
(Gasverbrauchseinrichtungsverordnung - 7. ProdSV), entsprechen. Das heif3t, dass in Deutschland nur
Gasgerate mit CE-Kennzeichnung in den Verkehr gebracht werden diirfen, die laut Typenschild auch fiir den
deutschen Markt und die vor Ort befindliche Gasbeschaffenheit sowie den vorliegenden Anschlussdruck
zugelassen sind (DVGW e.V. 2022b).

Gesetz zur kommunalen Warmeplanung

Im Koalitionsvertrag vom 24. November 2021 und in der ,Er6ffnungsbilanz Klimaschutz“ des BMWK vom 11.
Januar 2022 wurde ein gesetzlicher Orientierungsrahmen (Gesetz fiir kommunale Warmeplanung)
angekiindigt. Der Gesetzentwurf sollte bis zum Jahresende 2022 erarbeitet und vom Kabinett beschlossen
werden. Mit Stand 28. Juli 2022 lag ein erstes Diskussionspapier vor, in dem die Kommunen verpflichtet
werden,

= Bestandsanalysen fiir den Warmebedarf und die Versorgungsinfrastruktur vorzunehmen,
= Potenzialanalysen zu erneuerbaren Energien und Abwarme durchzufiihren,
= ein klimaneutrales Zielszenario 2040 mit Zwischenschritt 2030 aufzustellen und

= eine kommunale Warmewendestrategie mit Malnahmenkatalog vorzulegen.

? Gebdude mit gleicher Geometrie, Gebaudenutzflache und Ausrichtung wie das zu errichtende Gebaude.
1 Gebaude mit gleicher Geometrie, Gebdudenutzflache und Ausrichtung wie das zu errichtende Geb&ude.
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Im Zusammenhang mit der zukiinftigen Entwicklung der Infrastrukturen ist es laut Diskussionspapier
fraglich, ob ,,eine Netzumriistung auf Wasserstoff und ein wirtschaftlicher Netzbetrieb mit griinem
Wasserstoff gewahrleistet werden konnen. Die entsprechenden Mengen diirften auch aus Importen nicht in
ausreichender Form und nicht zu konkurrenzfahigen Preisen fiir die dezentrale Warmeversorgung zur
Verfligung stehen®, (BMWK 2022, S. 18).

Es macht also einen groRRen Unterschied, ob eine Kommune davon ausgeht, dass ein GroRteil der
dezentralen Warmeversorgung liber Warmepumpen oder Wasserstoff erfolgen soll. Da die kommunale
Warmeplanung vor allem auch zur Koordinierung der Entwicklung der Infrastrukturen beitragen soll, ist eine
Auseinandersetzung liber die zukiinftigen Anteile der Energietrager und Warmeerzeugungstechnologien
unumganglich.

Nationale Wasserstoffstrategie (NWS)

Auf nationaler Ebene legt die NWS verschiedene MaRnahmen zum Markthochlauf von Wasserstoff im
Gebdudesektor fest. Zur Umsetzung von MaRnahme 18 der NWS wurde die etablierte Forderung der
Kreditbank fiir Wiederaufbau (KfW) fiir den Einbau innovativer Brennstoffzellenheizgeréate in neue oder
bestehende Wohn- und Nichtwohngeb&dude im Februar 2021 erweitert und die maximale Forderhohe pro
Anlage erhoht. Die Nationale Wasserstoffstrategie wird derzeit liberarbeitet.

5.6 Nutzung in der Industrie

Laut Kompromiss zur Revision der REDII wird festgelegt, dass der von der Industrie verwendete Wasserstoff
bis 2030 zu 42,5 % und bis 2035 zu 60 % aus RFNBOs stammen muss (Rat der EU 30.03.2023). Fiir die Nutzung
von Wasserstoff in der Industrie ist neben dem Preis und der Verfligbarkeit von Wasserstoff der
entscheidende Entwicklungsfaktor der zukiinftige CO,-Preis, der tiber den europdischen Emissionshandel
(EU-ETS) oder das Brennstoffemissionshandelsgesetz (BEHG) festgelegt wird.

Europaischer Emissionshandel

Energieintensive Industriesektoren (einschlieBlich Olraffinerien, Stahlwerken und Produktion von Eisen,
Aluminium, Metallen, Zement, Kalk, Glas, Keramik, Zellstoff, Papier, Pappe, Sduren und organischen
Massenchemikalien) sind am EU-ETS beteiligt. Der CO,-Zertifikatspreis lag im Marz 2023 bei ca. 90 €/t CO,,
wahrend Wasserstoff THG-Vermeidungskosten von > 503 €/t CO, aufweist (EEX 2022a). Das bedeutet, dass es
derzeit noch giinstiger ist, ein EU-ETS Zertifikat zu erwerben als griinen Wasserstoff einzusetzen.

Laut einer Studie des Reiner Lemoine Instituts erhalten Produktionsanlagen fiir grauen Wasserstoff 6,84
Emissionsberechtigungen (EUA) pro Tonne produzierten Wasserstoff (Reiner Lemoine Institute 2022). Damit
die H2-Elektrolyse mit der Methandampfreformierung konkurrieren kann, sieht der im Trilog gefundene und
von Parlament und Rat 2023 verabschiedete Kompromiss zur Revision der ETS-Richtlinie vor,
Elektrolyseuren ebenfalls kostenlose Zertifikate zuzuteilen.
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Brennstoffemissionshandelsgesetz (BEHG)

Das BEHG wurde 2019 als Teil des Klimapakets der Bundesregierung verabschiedet. Es schafft die
Grundlagen fiir den Handel mit Zertifikaten fiir Emissionen aus Brennstoffen und fiir eine Bepreisung dieser
Emissionen, soweit diese nicht vom EU-Emissionshandel erfasst sind. Wasserstoff ohne
Kohlenwasserstoffanteile unterliegt innerhalb des BEHG grundsatzlich nicht der Berichtspflicht. Wird
Wasserstoff im Erdgasnetz mit Erdgas gemischt, wird er energiesteuerrechtlich insgesamt als Erdgas
betrachtet und unterliegt seit 2021 der Berichtspflicht des BEHG. Wenn der zur Elektrolyse verwendete Strom
ausschlieflich aus erneuerbaren Energiequellen erzeugt wurde und in einem massenbilanziellen
Dokumentationssystem (z. B. dena Biogasregister) anerkannt ist, kann der Energiegehalt wie bei Biomethan
mit einem Emissionsfaktor von Null bewertet werden. Andernfalls ist der gesamte Energiegehalt des
Gasgemischs mit dem Emissionsfaktor von Erdgas zu bewerten (DeHSt 2021).
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6 Forderprogramme

Mit der Verabschiedung der Nationalen Wasserstoffstrategie am 10. Juni 2020 hat die Bundesregierung ein
erstes flachendeckendes Instrument auf den Weg gebracht, um Wasserstoff zu einem schnellen
Markthochlauf zu verhelfen. Derzeit wird die Nationale Wasserstoffstrategie liberarbeitet. Die bisherigen
Erfahrungen zeigen jedoch, dass unter den derzeitigen Rahmenbedingungen die Erzeugung, der Transport,
die Speicherung und die Nutzung von Wasserstoff in vielen Fallen noch nicht wirtschaftlich tragféhig sind.
Wahrend der ersten Phase des Markthochlaufs braucht es daher eine breit angelegte Forderlandschaft. In
diesem Kapitel wird insbesondere auf Forderprogramme und -mechanismen eingegangen, die auch fiir
kleinere, dezentrale Wasserstoffkonzepte geeignet sind.

6.1 EU-Forderprogramme

Die Europaische Union schreibt Wasserstoff im Rahmen des European Green Deals eine prioritare Rolle bei
der Erreichung des Klimaneutralitatsziels bis 2050 zu. Hierzu richteten die Europdische Union, teilnehmende
Mitgliedstaaten, Unternehmen und Forschungseinrichtungen eine 6ffentlich-private Partnerschaft ein, die
Clean Hydrogen Joint Undertaking. Ziel der Partnerschaft ist die Finanzierung von Forschungs- und
Entwicklungsvorhaben durch den 6ffentlichen und privaten Sektor. Im Jahr 2022 betrug das Fordervolumen
insgesamt 300,5 Mio. €.

Neben dem Clean Hydrogen Joint Untertaking gibt es in der Europaischen Union noch weitere Programme
und Instrumente, die zur Férderung von Wasserstoffprojekten genutzt werden kdnnen. Zentrale Instrumente
sind dabei z. B. das Horizont-Europa- und das InvestEU-Programm mit einem Forderbudget von 95,51 Mrd. €
bzw. 372 Mrd. € bis 2027. Horizont Europa kann ein breites Spektrum von WasserstoffmaRnahmen
unterstiitzen, die alle Phasen des Projektlebenszyklus abdecken:

= Forschungs- und Innovationsprojekte (einschlieRlich angewandter Forschung, Technologieentwicklung
und -integration, Erprobung, Demonstration und Validierung eines Prototyps in kleinem MaRstab in einem
Labor oder einer simulierten Umgebung),

= Innovationsmafinahmen (einschliellich Prototyping, Erprobung, Demonstration, Pilotprojekte,
Produktvalidierung in grolem MaRstab und Marktreplikation),

= Innovation und Markteinflihrung (Tatigkeiten, die fiir die Einflihrung einer Innovation auf dem Markt
erforderlich sind, einschliefilich der VergroRerung von Unternehmen) sowie

= Erprobung und Demonstration von Wasserstofftechnologien im industriellen Umfeld durch offene
Innovationspriifstande (Open Innovation Test Beds, OITBs).

Ein europdisches Forderinstrument, das fiir regionale und dezentrale Projekte geeignet sein kann, ist der
Europaische Fond fiir regionale Entwicklung (EFRE). Er kann fiir Forschungs- und Innovationsvorhaben,
Informations- und Kommunikationstechnologien, kleine und mittlere Unternehmen (KMU) sowie fiir die
Forderung einer Wirtschaft mit geringen CO,-Emissionen genutzt werden. Das EFRE-Budget bis 2027 liegt bei
200 Mrd. € (Kotodziejski 2022).

Forderprogramme

41



6.2 Staatliche Forderprogramme

Mit dem HyLand-Programm gibt es einen Forderwettbewerb, bei dem lokale und dezentrale
Wasserstoffkonzepte gefordert werden konnen. Ziel des Programms ist es, lokale Agierende zu motivieren,
regionale Konzepte mit Wasserstoffbezug zu initiieren, zu planen und umzusetzen. Der HyLand-
Forderwettbewerb ist Teil des vom Bundesministerium fiir Digitales und Verkehr (BMDV) initiierten Nationale
Innovationsprogramms Wasserstoff- und Brennstoffzellentechnologie (NIP). Das NIP unterstiitzt die
Erarbeitung und Umsetzung integrierter Wasserstoffkonzepte, die sich mit der regionalen Erzeugung von -
moglichst griinem - Wasserstoff, seiner Bereitstellung und mit der Nachfrage durch konkrete Anwendungen
vor Ort, vor allem im Verkehrsbereich, beschaftigen. Forderfahig sind Beratungsdienstleistungen bis zu
40.000 €, die durch Kommunen in Anspruch genommen werden (NOW GmbH 2022).

Seit dem 01.01.2023 werden Brennstoffzellensysteme im Bestand, die mit griinem Wasserstoff betrieben
werden, Uber die ,Bundesférderung fiir Effiziente Gebaude“ (BEG) mit 25 % der forderfahigen Kosten
bezuschusst. Im Wohngebaude werden maximal 60.000 € pro Wohneinheit und Kalenderjahr forderfahige
Kosten bezuschusst. In Nicht-Wohngebauden liegt die maximale Hohe der forderfahigen Kosten bei 1.000 €
pro m? Nutzflache. Im Einfamilienhaus ist ein Zuschuss von bis zu 15.000 € méglich, im Zwei- oder
Mehrfamilienhaus kdnnen Brennstoffzellensysteme mit bis zu ca. 28.000 € bezuschusst werden (abhangig
von der Anlagenauslegung). Die BEG-Forderung ist in der Regel mit regionalen Forderprogrammen
kombinierbar.

Daneben gewahrt die KFW Unternehmen sowie Freiberuflerinnen und Freiberuflern auch Kredite fiir die
Herstellung klimafreundlicher Technologien und Produkte. So kdnnen im Modul A der ,,Klimaschutzoffensive
flir Unternehmen* u. a. auch Anlagen zur Erzeugung von Wasserstoff zinsglinstig finanziert werden. Konkret
betrifft dies Elektrolyseure sowie Anlagen fiir die Verwendung von Wasserstoff (z. B. Brennstoffzellen), die bis
zu einem Kreditbetrag von 25 Mio. € finanziert werden konnen (KfW 2022b, 2022a) .

6.3 Landerspezifische Forderprogramme (regional und kommunal)

Gerade dezentrale Wasserstoffprojekte und -konzepte kdnnen von Fordertopfen auf regionaler und
kommunaler Ebene profitieren. Einige Bundeslander haben hierzu eigene Forderrichtlinien verfasst, um den
Wasserstoffhochlauf zu beschleunigen.

Baden-Wirttemberg

Das Bundesland Baden-Wiirttemberg hat gleich drei Forderprogramme fiir den Aufbau einer
Wasserstoffwirtschaft. Das Programm ,,Klimaschutz und Wertschopfung durch Wasserstoff (KWH2)“ zielt auf
die Umsetzung von Pilot- und Demonstrationsvorhaben ab, die in einem Gesamtkontext die
Wertschopfungskette Wasserstofferzeugung, -speicherung und -transport sowie die Nutzung von Wasserstoff
in sogenannten Insellésungen miteinander verkniipfen. Zusatzlich werden die Entwicklung und
Weiterentwicklung von Produktionstechnologien fiir die System-, Komponenten- und Bauteilherstellung
oder die Weiterentwicklung von Wasserstoff- und Brennstoffzellentechnologien geférdert ebenso wie
Pilotprojekte, die bevorzugt griinen Wasserstoff in industriellen Anwendungen in den Fokus nehmen (UM
2022b). Das Forderprogramm beinhaltet insgesamt 20 Mio. €.
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In dem Férderprogramm ,Modellregion Griiner Wasserstoff“ wird das Ziel verfolgt, in ausgewahlten
Regionen Baden-Wiirttembergs Wasserstoff als primaren Energietrager zu nutzen und die damit
verbundenen technologischen, wirtschaftlichen, 6kologischen und gesellschaftlichen Gesichtspunkte zu
analysieren. Das zur Verfligung stehende Fordervolumen beladuft sich auf 47 Mio. € bis 2027 und stammt aus
den Mitteln des Européischen Fonds fiir regionale Entwicklung (EFRE) und vom Land Baden-Wiirttemberg
(UM 2022a).

Mit dem Forderprogramm ,Zukunftsprogramm Wasserstoff BW* soll der Wirtschaftsstandort Baden-
Wiirttemberg weiter gestarkt werden. Ziel ist es, Unternehmen und Forschungseinrichtung des Landes bei
der Forschung und Entwicklung, beim Aufbau von Kapazitdten und bei der Anwendung der Wasserstoff- und
Brennstoffzellentechnologie zu unterstiitzen. Hierfiir stellt das Land bis zum Jahr 2024 rund 26 Mio € zur
Verfiigung (UM 2021).

Bayern

Der Freistaat Bayern und das Zentrum Wasserstoff.Bayern haben ein Férderprogramm zum Aufbau einer
Wasserstofftankstelleninfrastruktur in Bayern aufgesetzt (H2.B 2022). Die Férderzuwendung pro Antrag soll
2 Mio. € nicht uberschreiten.

Berlin

Mit dem Forderprogramm SolarPLUS will der Berliner Senat fiir Wirtschaft, Energie und Betriebe den Ausbau
von Photovoltaik-Anlagen auf Dachern von Wohn- und Nichtwohngebduden noch gezielter voranbringen. Im
Modul C ist dabei der Erwerb bzw. das Leasing/die Pacht von Stromspeichern forderfahig. Stromspeicher im
Sinne der Richtlinie sind dabei auch Wasserstoffspeichersysteme mit Elektrolyseur und Brennstoffzelle. Der
maximale Zuschuss fir Ein- und Zweifamilienhauser liegt bei 15.000 €. Mehrfamilienhduser und
Unternehmen kénnen bis zu einer Hohe von 30.000 € geférdert werden (SenWiEnBe 2022) (IBB Business
Team GmbH 2022).

Niedersachsen

Die Investitions- und Forderbank des Landes Niedersachsen (NBank) bezuschusst im Rahmen der
Wasserstoffrichtlinie des Landes u. a. Unternehmen, Hochschulen und auReruniversitare
Forschungseinrichtungen bei der Durchfiihrung von Pilot- oder Demonstrationsvorhaben im Bereich
Wasserstoff (z. B. griine Wasserstofftechnologien). Je Vorhaben und unter Beachtung der beihilferechtlichen
Fragestellungen kann eine Férderung von bis zu 8 Mio. € bewilligt werden (NBank 2022b).

Die Forderrichtlinie zur Anschaffung brennstoffzellenbetriebener kommunaler Spezialfahrzeuge dient der
Umstellung der Fahrzeugflotten auf brennstoffzellenelektrisch angetriebene Spezialfahrzeuge. Férderfahig
sind niedersachsische Kommunen und Unternehmen. Das maximale Férdervolumen belauft sich auf

1,4 Mio. €. Bei dem nicht riickzahlbaren Zuschuss kdnnen bis zu 50 % der Kosten gefordert werden (max.
350.000 € je Fahrzeug) (NBank 2022a).
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Schleswig-Holstein

Das schleswig-holsteinische Ministerium fiir Energiewende, Landwirtschaft, Umwelt, Natur und
Digitalisierung (MELUND) hat im Rahmen der Wasserstoffstrategie eine eigene Richtlinie zur Férderung des
Aufbaus einer nachhaltigen Wasserstoffwirtschaft konzipiert. Die Forderung kann lber die
Landeskoordinierungsstelle Wasserstoffwirtschaft fiir Vorhaben zur Erzeugung und Speicherung von griinem
Wasserstoff, dem Aufbau von Anlagen zur Herstellung synthetischer Kraftstoffe auf Basis von griinem
Wasserstoff, fiir Anwendung und Nutzung von griinem Wasserstoff in der Industrie sowie fiir Studien und
wissenschaftliche Begleitung beantragt werden. Das maximale Fordervolumen belauft sich auf 5 Mio. €. pro
Unternehmen und Investitionsvorhaben. Bei dem nicht riickzahlbaren Zuschuss kdnnen bis zu 50 % der
Kosten gefordert werden (MELUND 02.08.2021).

Nordrhein-Westfalen

Auch das bevélkerungsreichste und wirtschaftsstarkste Bundesland Deutschlands, Nordrhein-Westfalen,
bietet mit dem Klimaschutz-Programm progres.nrw privaten Haushalten, Kommunen und Unternehmen
einen Anreiz, in innovative und klimafreundliche Technologien zu investieren. Im Kontext dezentraler
Wasserstoffkonzepte sind bspw. stationare wasserstoffbasierte Energiesysteme in Verbindung mit einer
Photovoltaik-Anlage (NRW.Energy4Climate GmbH 2021), Batterieelektrofahrzeuge und
Brennstoffzellenfahrzeuge (NRW.Energy4Climate GmbH 2022) sowie Elektrolyseure zur Herstellung von
Wasserstoff in Verbindung mit einer nicht 6ffentlich zuganglichen Wasserstofftankstelle und
Wasserstoffspeichern forderfahig (NRW.Energy4Climate GmbH 01.04.22).

Weitere vertiefende Informationen zu Fordermitteln, Antragstellung und Konditionen konnen tiber den
Fordernavigator der nordrhein-westfalischen Landesgesellschaft fiir Energie und Klimaschutz,
NRW.Energy4Climate, in Erfahrung gebracht werden. Es werden max. 80 % der forderfahigen Ausgaben mit
einer Bagatellgrenze von max. 12.500 € geférdert (NRW.Energy4Climate GmbH).
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7 Untersuchung von sieben beispielhaften
Geschaftsmodellen

7.1 Sanierung eines Windparks mit lokaler Wasserstoffproduktion
Hintergrund

Es fallen bis 2026 jedes Jahr ca. 1.600 Windenergieanlagen aus der EEG-Forderung, was fiir viele Anlagen das
wirtschaftliche Aus bedeutet (CRATOS, 2021). Strom aus diesen Anlagen kann entweder zum Bdrsenstrom-
preis vermarktet werden, oder iiber ein PPA verkauft werden. Zeitgleich werden jahrlich ca. 20 TWh griiner
Strom fiir die Erreichung der Ziele der ersten Nationalen Wasserstoffstrategie in 2030 bené&tigt (BMWi 2020).
Besagter Strom muss in der RED |l festgelegten Kriterien erfiillen, darunter auch die sog. Zusatzlichkeit des
Stromes. Strom gilt bspw. dann als zusatzlich, wenn dieser aus einer EE-Anlage stammt, die gemaf’ des
Delegierten Rechtsaktes zu Art. 27 RED Il saniert wurde. Eine solche Sanierung ist definiert als eine 30-
prozentige Investition im Vergleich zu den Investitionskosten in eine Neuanlage (s. Kapitel 5.1). Daher liegt es
nahe zu untersuchen, ob eine aus der EEG-Forderung auslaufenden Windenergieanlage nach einer Sanierung
gemald RED Il wirtschaftlich fiir die Produktion von griinem Wasserstoff eingesetzt werden kann anstatt PPAs
anzubieten oder in die Direktvermarktung zu gehen.

Es ist zusatzlich anzumerken, dass bei der Vermarktung des Stromes an der Strombdrse Direktvermarktungs-
kosten anfallen. Ab 2022 ermitteln Ubertragungsnetzbetreiber diese Kosten nach MaRgabe der Erneuerbare-
Energien-Verordnung und veroffentlichen sie auf ihrer Internetseite (EEG §53 Absatz 2). Laut (50Hertz 2021)
betrug dieser Abzugsbetrag 2022 0,184 ct/kWh. Dieser Wert verringert sich um die Halfte fiir alle Anlagen, die
mit einem intelligenten Messsystem ausgestattet sind (EEG §53 Absatz 2). Fiir die meisten Anlagenbetreiber
bedeutet das derzeit einen Aufschlag von 0,066 ct/kWh. Die wichtigsten Bestandteile und Einflussfaktoren
auf das Geschaftsmodells kann dem adaptierten Business Modells Canvas in Abbildung 11 entnommen

werden.
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Abbildung 11: Business Model Canvas fiir das Geschéftsmodell ,,Sanierung eines Windparks mit lokaler Wasserstoffproduktion® laut RED
Il Delegierter Rechtsakt Art. 27.
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Methodik und Annahmen

Anhand dreier Fallbeispiele werden als Proxy fiir die Wirtschaftlichkeit die Amortisationszeiten von
Investitionen in Windenergieanlagen berechnet, die aus der 20-jahrigen EEG-Forderung auslaufen und bei
denen der Strom entweder direkt vermarktet wird oder teilweise fiir die Herstellung von griinem Wasserstoff
verwendet wird. Die Fallbespiele untersuchen einen beispielhaften Onshore-Windpark mit 10
Windenergieanlagen der im Jahr 2005 in Betrieb genommen wird und dessen EEG-Férderung entsprechend
im Jahr 2025 auslauft. Es wird ein Kapazitatsfaktor von 0,285 angenommen. Das entspricht 2500
Vollaststunden pro Jahr. Weil die durchschnittliche Nennleistung von neu installierten Windenergieanlagen
an Land in Deutschland 2005 bei 1,7MW lag (Agentur fiir Erneuerbare Energien 2022), wird eine
Gesamtleistung von 17 MW fiir den Windpark angenommen.

Die Investitionskosten (CAPEX) in eine neue Windenergieanlage werden auf 1.092 €/kW veranschlagt (Hau
2008). Die Gesamtinvestitionskosten in den Windpark ergeben sich aus der Summe der
Windenergieanlagen-CAPEX und der aufstellbezogenen Kosten, die 25% der Windenergieanlagen-CAPEX
betragen (Hau 2008). Die Gesamtinvestitionskosten betragen damit 1365 €/kW. Es werden drei Falle
definiert:

= In Fall 1 wird die produzierte Strommenge des Windparks mit Altanlagen als PPA mit Herkunftsnachweisen
vermarktet. PPAs unterliegen starken Schwankungen je nach Energieart, AnlagengroRe und Standort. Fiir
die Analyse wird der durchschnittliche PPA-Preis von 38,50 €/MWh (Energy BrainPool, 2020) angesetzt. Fiir
den Herkunftsnachweis wird ein Preis von 2,5 €/MWh angenommen nach (Energate Messenger 2021).

= In Fall 2 wird die produzierte Strommenge direkt Uber die Stromnetzbetreiber vermarket. Die
Direktvermarktungskosten lassen sich nicht bestimmen und werden - basierend auf historische
Direktvermarktungskosten (Wallasch et al. 2016) und den Vorgaben nach EEG §53 Absatz 2, sowie dem
nach jetzigen Betrag von 1,84 €/MWh (50Hertz 2021) und dem daraus resultierenden abnehmenden
Kostentrend - auf 1 €/ MWh angenommen. Der angenommene Strombdrsenpreis ist den
Strompreisszenarien in Abbildung 12 abgebildet.
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Abbildung 12: Angenommene durchschnittliche Strompreise in €/MWh; Berechnung basierend auf den Werten fiir 2020 von umlaut
(umlaut 2022).
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= In Fall 3 wird angenommen, dass ein Repowering der Windenergieanlagen mit einem Investitionsvolumen
von 30% der Kosten einer Neuanlage durchgefiihrt wird. Der Strom des Windparks wird dann in H2
umgewandelt und vermarktet.

—  Ein Review von Repowering-Projekten in Deutschland und Danemark in den Jahren 2000-2020
ergab, dass der Kapazitatsfaktor neuer Windenergieanlagen in Repowering-Projekten im
Vergleich zu den ersetzten Anlagen um 34,5% und 9,7 Prozentpunkte stieg (Lacal-Arantegui et al.
2020). Hierauf basierend wird angenommen, dass der Kapazitatsfaktor neuer Anlagen in Fall 3
um 34,5% im Vergleich zu den ersetzten Anlagen steigt, auf 0,38.

— Eine Projektion der historischen Nennleistung (2005-2022) neu installierter Windenergieanlagen
an Land (Agentur fiir Erneuerbare Energien 2022) ergibt, dass die Nennleistung neuer Anlagen
2025 circa 6 MW betragen wird. Bei der Annahme eines gleichbleibenden spezifischen
Anlagenpreises von 1092 €/kW und der angenommen 30-prozentigen Investition im Vergleich zu
den Gesamtinvestitionskosten in den urspriinglichen Windpark von 23,21 M€, ergibt sich eine
zugekaufte Leistung von 6,375 MW. Hierauf basierend wird angenommen, dass in Fall 3 eine
Anlage durch eine Neuanlage mit einer Nennleistung von 6,375 MW ersetzt wird, wahrend 9
Altanlagen weiterbetrieben werden.

— AuRerdem wird vor Ort ein Elektrolyseur installiert mit Gesamtinvestitionskosten von 1480
€/kW. Die Gesamtinvestitionskosten ergeben sich aus der Summe der Systemkosten, die nach
(IRENA 2020) mit 680 €/kW angenommen werden, und der EPC-Kosten (Engineering,
Procurement and Construction), die nach (IEA 2019a) mit 800€/kW angenommen werden. Fir
den Elektrolyseur wird ein Wirkungsgrad von 70% angesetzt (Siemens 2021) und 5000
Vollaststunden pro Jahr. Das Leistungsverhaltnis von Windpark zu Elektrolyseur wird auf 0,35
dimensioniert, woraus sich eine Kapazitat von 7,6 MW ergibt. Damit kann der Windpark den
Leistungsbedarf des Elektrolyseurs auch dann decken, wenn die Windenergieanlagen nicht
deren Nennleistung erreichen. Eine langjahrige Betrachtung der Leistungsprofile von
Windkraftanlagen von (Wan 2012) ergab, dass die produzierte stiindliche Leistung im
Jahresdurchschnitt zwischen circa 0,2 und 0,5 Mal die Nennleistung eines Windparks liegt. Weil
das Produkt zwischen Leistungsverhaltnis von Windpark zu Elektrolyseur und Kapazitatsfaktor
des Elektrolyseurs bei 0,19 < 0,2 liegt, wird angenommen, dass ein Energiespeicher selten fiir
den angenommenen Betrieb benétigt wird und daher eine relativ kleine Leistung und Kapazitat
ausreichend sind. Nach (Ayesha Khan und Rabia Khan 2018) ist fiir eine vergleichbare
Anlagengrofie ein Batteriespeicher wirtschaftlicher als ein Wasserstoffspeicher. Basierend auf
den obigen Erlauterungen, sowie auf (Vartiainen et al. 2020), wird ein Lithium-lonen
Batteriespeicher mit einer Leistung von 0,5 MW und einer Kapazitat von 2 MWh angenommen.
Die Gesamtkosten des Batteriespeichers betragen 1550 €/kW (U.S. Department of Energy 2020)
und damit 775 Tsd. €.

— Fir den Wasserstoffabsatz wird der Verkaufspreis von griinem Wasserstoff bei 5 €/kg
angenommen. Fiir die Vermarktung des restlichen Stroms gelten die Annahmen aus Fall 2. Die
Abwarme wird in diesem Geschaftsmodell nicht veraulRert, da nicht davon ausgegangen werden
kann, dass ein Windpark unmittelbar in der Nahe einer Warmesenke verortet ist.

Um die Vergleichbarkeit der Fallbeispiele zu erhhen werden unterschiedliche Betriebskosten fiir die ersten
20 Betriebsjahre (23 €/MWh) und ab dem 21. Betriebsjahr (25,4 €/ MWh) angesetzt nach (Wallasch et al. 2016).
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Es wird angenommen, dass die Gesamtkosten des Windparks fiir die ersten 20 Betriebsjahre zum Beginn des
21. Lebensjahr vollstandig amortisiert sind. Es wird zusatzlich angenommen, dass der Windpark in allen drei
Fallen weitere 20 Jahre im Betrieb bleibt. Tabelle 10 fasst die Analyse der drei Falle zusammen.

Es wird zudem fiir einen beispielhaften Strompreis untersucht, ab welchem Wasserstoffpreis Fall 3 eine
geringere Amortisationszeit als Fall 2 aufweist. Dabei wird fiir den Strompreis der Preis im
Niedrigstrompreisszenario im Jahr 2025 (Zeitpunkt des Auslaufens der EEG-Férderung in den untersuchten
Fallen) angesetzt, d.h. 13,66 ct/kWh.

Tabelle 10: Beispielhaften Analyse des Geschaftsmodells Geschaftsmodell ,,Sanierung eines Windparks mit lokaler

Wasserstoffproduktion® laut RED Il Delegierter Rechtsakt Art. 27

Objekt Fall1 Fall 2 Fall 3
Ausgaben

Gesamtinvestitionskosten Windpark Jahr 0 (Mio. €) 232 23,2 23,2
Betriebskosten Jahr 0-20 (Mio. €) 19,6 19,6 19,6
Betriebskosten Jahr 21-40 (Mio. €) 21,6 21,6 29,3
Direktvermarktungskosten (ab dem 21. Betriebsjahr) (Mio. €) - 1,7 0,9
Investitionskosten: Repowering (Mio. €) R - 7,0
Investitionskosten: Elektrolyse (Mio. €) - - 11,3
Investitionskosten: Batteriespeicher (Mio. €) - - 0,775
Amortisierte Kosten und Restkosten

Restkosten (zum 21. Betriebsjahr) (Mio. €) 21,6 23,3 49,2
Amortisierte Kosten zum 21, Betriebsjahr (Mio. €) 428 428 428
Produzierte Energie- und Stoffmengen

Produzierte Strommenge Jahr 0-20 (GWh/a) 425 425 45
Produzierte Strommenge Jahr 21+ (GWh/a) 425 42,5 59,7
Stromeinspeisemenge Jahr 21+ (GWh/a) 425 425 21,7
Wasserstoffmenge (GWh/a) - - 26,6
Wasserstoffmenge (t/a) - - 799,4
Sauerstoffmenge (t/a) - - 3197,4
Abwidrmemenge (GWh/a) - - 7,6
Verkaufspreis Wasserstoff (€/kg) - - 5,0
Verkaufserlose

Strom (Mio. €/a) 1,5 5,5-30,4 2,8-155
Wasserstoff (Mio. €/a) - - 4,0
Sauerstoff (Mio. €/a) - - -
Abwarme (Mio. €/a) - - -
Gesamteinnahmen und Amortisationszeit
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Gesamteinnahmen (Mio. €/a)

1,5

5,5 -30,4 6,8-19,5

Amortisationszeit (a)

14,1

0,7-4,1 2,5-7,2

Betriebswirtschaftliche Betrachtung

Unter den genannten Rahmenbedingungen und Annahmen ergibt sich eine Steigerung der Nennleistung des
Windparks in Fall 3 ab dem 21. Betriebsjahr um 27,5% bzw. 4,675 MW und einer Steigerung des

Stromertrages um 40,4% bzw. 17,2 GWh/a.

Die Amortisationszeiten werden in Abbildung 13 und Tabelle 11 zusammengefasst. Der angenommene

Stromborsenpreis in den jeweiligen Jahren ist den Strompreisszenarien in Abbildung 12 zu entnehmen.

Abbildung 13 zeigt die Amortisationszeiten in den Fallen 2 und 3 in Abhdngigkeit vom Wasserstoffpreis bei

dem angenommenen Niedrigstrompreisszenario fiir 2025, d.h. 13,66 ct/kWh. Die Amortisationszeit ist in Fall

1 am hochsten, gefolgt von Fall 3 und Fall 2.

16
14
[ =
e 12
=
0
-
£ 10
L
‘o
a 8
1= I
2
m
- 6
e
[=]
£
<
2
0

4 h—_——
——_______—-—_

2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 M Fall 3 (Repowering - Medium)

= Fall 1 (PPA)
Fall 2 (Strombarse - High)
m Fall 3 (Repowering - High)

e Fall 2 (Strombérse - Low)
M Fall 3 (Repowering - Low)

Fall 2 (Stromborse - Medium)

Abbildung 13: Amortisationszeiten unterschiedlicher Vermarktungsoptionen fiir Post-EEG-Windenergieanlagen.

Tabelle 11: Amortisationszeit in Jahren je nach prognostiziertem Borsenstrompreis in einem gegebene Jahr nach bei einem

Wasserstoffpreis von 5€/kg

2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030

Fall 1 (PPA) 14,1 14,1 14,1 14,1 14,1 14,1 14,1 14,1
Fall 2

(Strombbrse - Low) 41 41 4,0 4,0 3,9 3,9 3,9 3,8
Fall 2

(Stromborse - Medium) L5 1,4 1,3 1,2 1,2 1,1 1,1 1,0
Fall2

(Strombérse - High) 1,0 1,0 0,9 0,9 0,8 0,8 0,8 0,8
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Fall3
(Repowering - Low) 71 7,1 71 7,0 7,0 7,0 7,0 6,9
Fall3
(Repowering - Medium) | %1 3,9 3,8 3,6 3,5 3,4 3,3 3,2
Fall3
(Repowering - High) 31 3,0 2,9 2,8 2,7 2,7 2,6 2,5

Fall 1 weist eine Amortisationszeit auf, die 70,6 % der Lebensdauer des Windparks ab dem 21. Lebensjahr
betrdgt. In dem untersuchten Fall also 14,1 Jahren und damit die wirtschaftlich unattraktivste Option.

Fall 2 weist eine Amortisationszeit auf, die zwischen 3,8 % und 21,1 % der Lebensdauer des Windparks ab
dem 21. Lebensjahr betrdgt. In dem untersuchten Fall entspricht diese Spanne einer Amortisationszeit
zwischen 0,7 und 4,1 Jahren, jeweils bei den Hoch- und Niedrigstrompreisszenarien.

Fall 3 weist eine Amortisationszeit auf, die zwischen 12,6 % und 36,1 % der Lebensdauer des Windparks ab
dem 21. Lebensjahr betragt. In dem untersuchten Fall entspricht diese Spanne einer Amortisationszeit
zwischen 2,4 und 8,4 Jahren, jeweils bei den Hoch- und Niedrigstrompreisszenarien. Es fallt zudem auf, dass
Fall 3 im Mittelstrompreisszenario ab 2024 eine geringere Amortisationszeit als Fall 2 in einem
Niedrigstrompreisszenario aufweist.

Abbildung 14 ist zu entnehmen, dass fiir einem Strompreis von 13,66 ct/kWh, ab einem Wasserstoffpreis von
ca. 11 €/kg die Amortisationszeit eines mit 30 % der urspriinglichen Investitionskosten sanierten Windparks
geringer ausfallt als die Amortisationszeit einer Anlage, die nach 20 Jahren aus dem EEG fallt und
anschliefend den Strom an der Borse absetzt.
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Abbildung 14: Amortisationszeit in Abhdngigkeit vom Wasserstoffpreis bei einem Strombdorsenpreis bei 13,66 ct/kWh.

Abbildung 15 zeigt, dass fiir niedrigere Strompreise (hier beispielsweise fiir 5 ct/kWh) der Wasserstoffpreis
bei dem dieselbe Amortisationszeit fiir beide Falle erreicht wird, sinkt, wahrend die Amortisationszeiten
insgesamt steigen. Abbildung 16 zeigt, dass flir hohere Strompreise (hier beispielsweise fiir 15 ct/kWh) der
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Wasserstoffpreis bei dem dieselbe Amortisationszeit flir beide Félle erreicht wird, steigt, wahrend die
Amortisationszeiten insgesamt sinken.
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Abbildung 15: Amortisationszeit in Abhangigkeit vom Wasserstoffpreis bei einem Strombdrsenpreis von 5 ct/kWh.
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Abbildung 16: Amortisationszeit in Abhédngigkeit vom Wasserstoffpreis bei einem Strombdrsenpreis von 15 ct/kWh.
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Zentrales Ergebnis ,Sanierung eines Windparks mit lokaler Wasserstoffproduktion”

= Das Geschaftsmodell in dem ein Repowering des Windparks von 30% der urspriinglichen
Investitionskosten stattfindet ware bei einem durchschnittlichen Wasserstoffpreis ab 5 €/kg bei einem
durchschnittlichen Strompreis von bis zu 6 ct/kWh wirtschaftlicher als der Weiterbetrieb mit
Direktvermarktung.
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7.2 Wasserstoffbasierte Stromspeicherung entsprechend §390 EEG
Hintergrund

Dieses beispielhafte Geschaftsmodell legt die EEG-Innovationsausschreibung zu Grunde. Ein Anlagenkonzept
mit Stromerzeugung aus einer Wind-Onshore-Anlage, einer Solaranlage oder einer Kombination von beiden
kdnnte mit einem Elektrolyseur, einem Wasserstoffspeicher und einer Brennstoffzelle kombiniert werden.
Nach Zuschlag der Innovationsausschreibung nach §390 EEG konnte dieses Anlagenkonzept entsprechend
eine gleitende Marktpramie fiir riickverstromte Mengen erhalten. Die genauen Anforderungen an die
Ausgestaltung der Anlagen sind, wie in Kapitel 5.2 erlautert, bisher noch nicht naher prazisiert worden. Es ist
daher unklar, ob die in der Studie exemplarisch untersuchte Anlagenkonfigurationen tatsachlich férderfahig
waren. Die wichtigsten Bestandteile und Einflussfaktoren auf das Geschaftsmodells kann dem adaptierten
Business Modells Canvas in Abbildung 17 entnommen werden.

RESSOURCEN KUNDENGRUPPEN TECHNOLOGIE ABSATZMARKTE
- Stromanlage aus - Stromabnehmer - Elektrolyseur - Stromsektor
Anlagenkombination H2-Speicher

laut EEG o0 - Brennstoffzelle

- Elektrolyseur D D iﬁ i

- Brennstoffzelle

+ Strom-Netzanschluss FORDERMOGLICHKEITEN
- H2-Speicher
- EEG-Markpramie

S

KOSTENSTRUKTUR EINNAHMESTRUKTUR

- Stromkosten :/— - Einspeisevergltung basieren
- Betriebs- und Wartungskosten :\_j auf gleitender Markpréamie EEG
. CAPEX ®® ©

- Kosten fiir Speicherung (insgesamt)

O

Abbildung 17: Business Model Canvas fiir das Geschaftsmodell ,Wasserstoffbasierte Stromspeicherung entsprechend §390 EEG“.

Methodik und Annahmen

Um einordnen zu kdnnen wie hoch die Kosten fiir die wasserstoffbasierte Speicherung von Strom in diesem
Geschaftsmodell sind, wird im Folgenden beispielhaft fiir drei zuladssige Falle eine Kostenrechnung
durchgefiihrt. Dabei sind alle Annahmen aufier den Stromkosten fiir die drei Falle zur besseren
Vergleichbarkeit konstant gehalten. Fall 1 rechnet die Kosten fiir eine wasserstoffbasierte Stromspeicherung
von einer Konfiguration mit Onshore-Wind-Anlagen aus. Fraunhofer ISE 2021b) geben durchschnittliche
Stromgestehungskosten fiir Onshore-Wind zwischen 3,94-8,29 ct/kWh an. Um die Obergrenze fiir die
durchschnittlichen Kosten von wasserstoffbasierter Stromspeicherung zu ermitteln geht Fall 1 von
Stromgestehungskosten von 8,29 ct/kWh aus. Fall 2 nimmt fiir eine Solaranlage (PV-Freiflache > 1 MWp)
Stromgestehungskosten von 4,16 ct/kWh an, was einer Untergrenze fiir die Kosten von wasserstoffbasierter
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Stromspeicherung gleichkommt. Fall 3 geht von einer Kombination der beiden Technologien aus und setzt
die Stromgestehungskosten auf 6,2 ct/kWh.

Unter einer Reihe von weiteren Annahmen wie in Tabelle 12 beschrieben ergeben sich fiir das beispielhafte
Geschaftsmodell durchschnittliche Stromspeicherkosten zwischen 14,86 ct/kWh (Fall 2) bis 19,4 ct/kWh

(Fall 1). Diese Kosten miissten von der gleitenden Marktpréamie gedeckt werden damit das Geschéaftsmodell
aus betriebswirtschaftlicher Sicht rentabel ist. Zur groben Einordnung: Laut Lazard 2021) belaufen sich die
durchschnittlichen Speicherkosten fiir Solar PV mit Batterien zwischen 7,8-14,5 ct/kWh. Natiirlich ist die
Zeitdauer fiir die die Speicherung eingesetzt werden kann sehr unterschiedlich. Um die tatsachlichen Kosten
einer saisonalen Speicherung von Strom mittels Wasserstoff zu ermitteln misste eine dynamische Analyse
gerechnet werden. In der vorliegenden Kostenrechnung wird von 5.000 Vollaststunden bei der Elektrolyse
und 4.655 Vollaststunden bei der Brennstoffzelle ausgegangen. Da das Jahr 8760 Stunden z&hlt, bedeutet
das, dass die Elektrolyse und die Riickverstromung mehr als die Halfte des Jahres in Betrieb sind.

Betriebswirtschaftliche Betrachtung

Tabelle 12: Annahmen und Ergebnisse der beispielhaften Analyse des Geschaftsmodells ,Wasserstoffbasierte Stromspeicherung
entsprechend §390 EEG“

Fall 1: Wind- Fall 2: Solaranlage | Fall 3: Kombination
Onshore-Anlage (PV-Freiflache Onshore- und
>1MWp) Solaranlage (PV-
Freiflache > 1 MWp)
Annahmen
zu speichernder Strom (MWh/a) 2.000 2.000 2.000
Stromgestehungskosten (ct/kWh) 8,29 4,16 6,2
Wirkungsgrad Elektrolyse (%) 70 70 70
Wirkungsgrad Speicherung (%) 95 95 95
Wirkungsgrad Brennstoffzelle (%) 70 70 70
Abschreibungsdauer (a) 20 20 20
Kalkulatorischer Zinssatz (% p.a.) 2 2 2
Betriebs- und Wartungskosten 5 5 5
(% of CAPEX p.a.)
Rendite/Gewinn (%) 10 10 10
spez. Investkosten Elektrolyse (€/kW) 1.500 1.500 1.500
spez. Investkosten Speicherung (€/m?3) 2.000 2.000 2.000
spez. Investkosten Brennstoffzelle (€/kW) 2.000 2.000 2.000
Elektrolyseurkapazitat (kW) 400 400 400
Speichervolumen H2-Speicher (m?) 36 36 36
Brennstoffzellenkapazitat (kW) 200 200 200
Gesamtinvestition (€) 1.070.000 1.070.000 1.070.000
jahrliche Abschreibung (€/a) 87.000 87.000 87.000
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Ergebnisse

Gesamtwirkungsgrad (%) 46,6 46,6 46,6
mogliche Einspeisemenge (MWh/a) 931 931 931
Volllaststunden Elektrolyse (h/a) 5.000 5.000 5.000
Volllaststunden Brennstoffzelle (h/a) 4.655 4.655 4.655
Kosten fiir die Speicherung (ct/kWh) 19,40 14,86 17,10

Zentrales Ergebnis ,Wasserstoffbasierte Stromspeicherung entsprechend §390 EEG"

= Unter einer Reihe von Annahmen ergeben sich fiir das beispielhafte Geschaftsmodell durchschnittliche
Stromspeicherkosten zwischen 14,86 ct/kWh (Fall 2) bis 19,4 ct/kWh (Fall 1). Diese Kosten miissten von
der gleitenden Marktpramie gedeckt werden damit das Geschaftsmodell aus betriebswirtschaftlicher

Sicht rentabel ist.
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7.3 Bereitstellung von Regelenergie durch flexible Elektrolyse

Elektrolyseure haben grundsatzlich bei einem flexiblen Betrieb das Potenzial die Integration von
erneuerbaren Strom zu fordern sowie Defizite zwischen Erzeugung und Verbrauch zu minimieren. Zusatzlich
hat die flexible Elektrolyse das Potenzial den Einsatz von Redispatch-MaRnahmen zu verringern. Das ist
einerseits gleichbedeutend mit einer Verringerung des Einsatzes von fossilen thermischen Kraftwerken und
andererseits 6konomisch sinnvoll, denn die Kosten des Netzengpassmanagements sind derzeit sehr hoch.

Im nachfolgend analysierten Geschaftsmodell stellt der flexible Elektrolyseur kurzfristige netzdienliche
Flexibilitat in Form von Regelenergie bereit. Es werden aulRerdem Einnahmen, die durch eine
Abwarmenutzung sowie den Verkauf von Wasserstoff generiert werden, beriicksichtigt. Die wichtigsten
Bestandteile und Einflussfaktoren auf das Geschaftsmodells kann dem adaptierten Business Modells Canvas
in Abbildung 18 entnommen werden.

RESSOURCEN KUNDENGRUPPEN TECHNOLOGIE ABSATZMARKTE
- 5 MW Stromzukauf - Netzbetreiber Abnehmer | - Elektrolyseur H2-Speicher | - Verkehr
auf Strombérse des H2 und der Abwérme - Industrie
(niedrig, mittel, hoch) 60000 - Stromsektor
- 5 MW auf dem - Abwérme-Vermarktung
Regelenergiemarkt D D D D D
(neg. SRL) FORDERMOGLICHKEITEN
- Strombestandteile
Elektrolyseur - RED Il del. R.A. Art. 27
H2-Speicher {é)}

KOSTENSTRUKTUR EINNAHMESTRUKTUR
- Stromkosten - Verglitung von Leistung und Arbeit auf dem
- Betriebs- und Wartungskosten Regelenergiemarkt, Abwarmeeinnahmen,

. ) : @
CAPEX @ Wasserstoffeinnahmen @

Abbildung 18: Business Model Canvas fiir das Geschaftsmodell ,,Bereitstellung von Regelenergie durch flexible Elektrolyse*.

Hintergrund

Das deutsche Stromnetz besteht aus vier Regelzonen, in welchen die vier Ubertragungsnetzbetreiber TenneT
TSO GmbH, 50 Hertz GmbH, Amprion GmbH und TransnetBW GmbH) fiir ein stabiles Stromnetz sorgen,
indem sie die Stromfrequenz auf 50 Hertz halten. Sollte es zu Abweichung der Stromfrequenz kommen
kénnen die Ubertragungsnetzbetreiber auf dem Regelenergiemarkt positive oder negative Regelleistung
abrufen. Seit dem 22. Juni 2022 kommt in Deutschland dafiir das européische Zielmarktdesign gemaf
Guideline Electricity Balancing zur Anwendung. Regelarbeitsgebote werden nach einem
Einheitspreisverfahren vergiitet, alle aktivierten Gebote werden zum Preis des teuersten aktivierten Gebots
vergltet (ENTSO-E 2021). Da der Abruf von vorgehaltener Regelenergie aufgrund der Volatilitat der
Erneuerbaren Energien keinem geregelten Zeitplan unterliegt, handelt es sich bei der Vergiitung von
Regelenergieabrufen um einen Einkommensfluss, der kurzfristig erfolgt und nicht planbar ist. Grundsatzlich
sind Elektrolyseure in der Lage, in wenigen Minuten signifikante Mengen an Strom aufzunehmen und
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kommen damit fiir die Bereitstellung von negativer Regelenergie in Frage. Fiir eine
Wirtschaftlichkeitsberechnung eines Elektrolyseurs, der seine Flexibilitat auf dem Regelenergiemarkt
anbietet, muss zunachst geklart werden, wie viel Regelenergie im Jahr Uiberhaupt tatsachlich zum
Arbeitspreis abgerufen wird. Im Jahr 2021 lag die durchschnittliche Abrufwahrscheinlichkeit negativer
Sekundarregelreserve bei 4,85 %. Die tatsachlich aktivierte Arbeitsmenge in 2021 betrug 0,026307 TWh
(50Hertz Transmission GmbH et al.). Zum Vergleich: In Deutschland wurden im Jahr 2021 insgesamt 582 TWh
Strom produziert (Statista 2022).

Wie bereits in Kapitel 5.5 dargestellt, lasst sich die Abwarme eines Elektrolyseurs mit einem PEF von 0,0
anrechnen. Die Temperatur der Abwarme eines Elektrolyseurs betragt ca. 60 - 70 °C. In dieser Studie wird
angenommen, dass die Abwdrme des Elektrolyseurs mindestens zum Fernwarmepreis angeboten wird, um
wettbewerbsfahig zu sein. Um die Abwarme in Quartieren/Kommunen nutzbar zu machen, miissen hierfiir
allerdings Inselnetze gebaut oder das Nahwarmenetz genutzt werden (AEE und Fraunhofer IEE 2021; dena
2016; KEAN Niedersachsen 2019; Adelphi 2019; LEA Hessen 2020).

Methodik und Annahmen

In diesem Geschéaftsmodell ist die Produktion von Wasserstoff als Kerngeschaft und Regelenergie-
bereitstellung als Nebenprodukt/Nebengeschaft festgelegt. Dabei wird von einem 10-MW-Elektrolyseur
ausgegangen, der in Teillast betrieben wird. Es wird davon ausgegangen, dass die Halfte der Elektrolyseur-
leistung auf dem Regelenergiemarkt angeboten wird. Dabei werden den Berechnungen abgestufte
Abrufwahrscheinlichkeiten der Regelenergie (4,85 %, 60 %, 100 %) zu Grunde gelegt und es werden die Preise
fir die negative Sekundarregelleistung unterstellt. Fiir den Betrieb des Elektrolyseurs wird Strom an der
Borse zugekauft. Fiir den Strombdrsenpreis werden drei unterschiedliche Szenarien angenommen (niedrig,
mittel, hoch (s. Abbildung 12)). Die in der Studie angenommenen Strompreisbestandteile, die fiir die
Erzeugung von griinem Wasserstoff zu beriicksichtigen sind, kdnnen Tabelle 13 entnommen werden. Es wird
angenommen, dass der produzierte Wasserstoff zu einem variablen Preis vermarket wird, wahrend die
Abwarme mit konstanten 3 ct/kWh vergiitet wird. In Tabelle 14 sind die zugrundeliegenden Annahmen fiir
die Erzeugung von Wasserstoff und die Bereitstellung der Regelenergie dargestellt.
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Tabelle 13: Strompreisbestandteile fiir die Erzeugung von griinem Wasserstoff

Strombestandteile fiir

i Kosten (ct/kWh) Referenz
Strombeschaffung variabel Borsenstrompreis
EEG-Umlage 0,00 EEG-2021§69b
Stromsteuer 0,00 moglicher Erlass nach Antrag nach § 9a Abs. 1 Nr. 1
Offshore-Haftungsumlage 0,00 entfallt bei Elektrolyse
KWKG-Umlage 0,00 entfallt bei Elektrolyse (§ 27d KWKG)
§ 19 Abs. 2 StromNEV: Reduktion bei Verbrauch von
1 NEV- 4171 .
§19 Strom Umlage 0. mehr als 1 GWh bei entsprechendem Umsatz
Netzentgelte 0,00 entfallt bei Elektrolyse durch § 118 Abs. 6 EnWG
Umlage fiir umschaltbare 0,01 § 18 Abs. 1 AbLaV
Lasten
. Reduzierung auf 0,11 ct/kWh als Sondervertragskunde
Konzessionsabgabe 0,11 §2 Abs. 3 KAV
Summe 0,537
I Stand 2023

Untersuchung von sieben beispielhaften Geschaftsmodellen

58



Tabelle 14: Zugrundeliegende Annahmen zur Berechnung der Geschaftsmodelle zur Bereitstellung der Flexibilitat eines Elektrolyseurs

auf dem Regelenergiemarkt

Wasserstofferzeugung Wert Referenz
5 MW fiir Stromborse + 5 MW flir Regelenergie-
Elektrolyse Kapazitat (MW) 10,0 markt. (5 MW ist Mindest-
grofe fiir SRL Regelenergiemarkt.)
H2-Speicher Kapazitit (m?) 900
Wirkungsgrade
elektrischer Wirkungsgrad Elektrolyse (%) 70
thermischer Wirkungsgrad Elektrolyse (%) 20
Wirkungsgrad H2-Speicher (%) 95
CAPEX & OPEX
spezifische Investitionskosten Elektrolyse (€/kW) 900
spezifische Investitionskosten Wasserstoffspeicher
3 2.000
(€/m°)
OPEX (% of CAPEX) 3,00
Regelenergiemarkt
negativer Regelenergiepreis -
Leistungspreis SRR (ct/kW) 1,041
negativer Regelenergiepreis -
Arbeitspreis SRR (ct/kwh) 0,111
PV —
Abrufwahrscheinlichkeit der negativen Regelenergie | 4,85 485 % ist die d%lrc.hSChhltt“Che
SRR (%) 60 Abrufwahrscheinlichkeit aus dem Jahr 2021
(50Hertz Transmission GmbH et al.).
Marktpreise
" . Szenario . .
Stromborsenpreis (ct/kWh) Medium siehe Abbildung 12
Strompreisbestandteile (ct/kWh) 0,537 siehe Tabelle 13
Verkaufspreis Abwarme (ct/kWh) 3,00
Investitionen
Wasserstoff-Investitionen (Mio. €) 18,00
H2-Speicher-Investitionen (Mio. €) 3,6
Gesamtinvestitionen (Mio. €) 21,6

Betriebswirtschaftliche Betrachtung

Tabelle 15 zeigt die anfallenden Wasserstoffmengen, Abwarmemengen und Einnahmen auf dem

Regelenergiemarkt in Abhangigkeit der zwei analysierten unterschiedlichen Abrufwahrscheinlichkeiten.
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Tabelle 15: Notwendiger Strom und anfallende Wasserstoff- und Abwarmemengen der 5-MW-Teilleistung (Strombdorse) und 5-MW-

Teilleistung Regelenergie mit unterschiedlichen Abrufwahrscheinlichkeiten von 4,85 % und 60 %.

Teilleistung Teilleistung Regel- Teilleistung Regel-
Stromborse energie (4,85 %) energie (60 %)
notwendiger Strom (GWh/a) 43.80 213 26.28
Wasserstoffmenge (GWh/a) 30.66 149 18.40
Wasserstoffmenge (t/a) 919,89 44,61 551,04
Abwidrmemenge (Elektrolyseur) (GWh/a) 876 042 526
Einnahmen
Regelenergiemarkt (Leistung) (€/a) 52 52
Regelenergiemarkt (Arbeit) (€/a) 0 2.358 29.171

In Tabelle 16 werden die Produktionsmengen von Wasserstoff und Abwarme sowie die Einnahmen, die

hieraus generiert werden, und der Return on Investment flir verschiedene Wasserstoffpreisannahmen

dargestellt. Der Return on Investment ist hierbei flir die Gesamteinnahmen {iber beide Teilleistungen hinweg

und bezogen auf die Gesamtinvestition dargestellt.

Tabelle 16: Return on Investment fiir unterschiedliche Abrufwahrscheinlichkeiten

Teilleistung | Teilleistung Regel- | Teilleistung Regel-
Stromborse | energie (4,85 %) energie (60 %)
H2-Preis-Variable (€/kg) 2,00 5,00 10,00
H2-Einnahmen (Teilleistung Strombdérse) (Mio. €/a) 1.84 4.60 9.20
Teilleistung 4,85 % Regelenergie
H2-Einnahmen (Teilleistung Regelenergiemarkt) 850 2124 4.249
(€/a)
Abwdrmeeinnahmen (Mio. €/a) 0.28 0.28 0,28
Gesamteinnahmen (Mio. €/a) 212 4.88 9.48
Amortisationszeit (a) 10.20 4.43 2,28
Betriebskosten (Teilzeit Stromborse) (Mio. €/a) 0.01 0.01 001
Betriebskosten (Teilleistung Regelenergiemarkt) 0.11 0.11 0.11
(Mio. €/a) ’ ' ,
ROI (Gesamt) .52 9% .54 % -56 %
Teilleistung 60 % Regelenergie
H2-Einnahmen (Teilleistung Regelenergiemarkt) 10.512 26.280 52.560
(€/a)
Abwidrmeeinnahmen (Mio. €/a) 0.42 042 0,42
Gesamteinnahmen (Mio. €/a) 230 508 9,70
Amortisationszeit (a) 9.39 4.26 2.23
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Betriebskosten (Teilzeit Stromborse) (Mio. €/a) 001 001 001

Betriebskosten (Teilleistung Regelenergiemarkt) 0.01 0.01 0.01
(Mio. €/a) ’ ’ ’
ROI (Gesamt) -51% -52% -54 %

Wie zu erwarten ist, steigt die Wirtschaftlichkeit des Geschaftsmodells je hoher der angenommene Preis fiir
Wasserstoff und je geringer der angenommene durchschnittliche Strompreis. Der 10-MW-Elektrolyseur
bezieht mit 5-MW-Strom an der Strombdrse. Hierfiir liegen die H2-Einnahmen bei einem Wasserstoffpreis
von 5 €/kg bei 4,6 Mio. €/a. Die librigen 5 MW werden auf dem Regelenergiemarkt vorgehalten. Hierfiir ergibt
sich sowohl bei einer Abrufwahrscheinlichkeit von 4,85 % als auch von 60 % ein stark negativer ROI. Die
unterschiedlichen Abrufwahrscheinlichkeiten haben lediglich einen marginalen Einfluss auf die
wirtschaftlichen Kennzahlen. Es ldsst sich daher kein Geschaftsmodell fiir flexible Elektrolyseure auf der
Basis einer Bereitstellung von Regelenergie aufbauen.

Eine weitere Option fiir einen Elektrolyseur Flexibilitdt netzdienlich einzusetzen ist das
Netzengpassmanagement. Um den Nutzen einer flexiblen Betriebsflihrung fiir Netzengpasse zu bewerten ist
allerdings eine integrierte Modellierung und eine grolte Menge von Daten nétig, in die letztendlich nur
Ubertragungsnetzbetreiber komplette Einsicht haben. Auch gibt es derzeit keinen regulatorischen Rahmen
um die Flexibilitat eines Elektrolyseurs dem Netzengpassmanagement zu Nutze zu machen. Daher sehen wir
von einer Bewertung in dieser Studie ab.

In einer modellbasierten Analyse konnte gezeigt werden, dass in einem Szenario mit hohem Anteil von
erneuerbaren Energien in Deutschland Netzengpasse durch den Betrieb von dezentralen, flexiblen
Elektrolyseuren vermieden werden konnte und der Netzausbaubedarf sowie dessen Kosten auf
Mittelspannungsebene um 7% reduziert werden konnte im Vergleich mit einem Szenario ohne dezentrale,
flexible Elektrolyseure (Reiner Lemoine Institute 2022).

Im Rahmen von §13 Abs. 6 EnWG ist bereits geregelt, dass die Betreiber von Ubertragungsnetzen den
Betreibern von Anlagen, die kostengtlinstig und effizient zur Beseitigung von Netzengpassen beitragen, die
erforderlichen Kosten fiir die Investition in die technische Anlage erstatten diirfen, sowie mit den Betreibern
der Anlage vertragliche Vereinbarungen zur Anderung der Wirkleistungseinspeisung oder -ausspeisung
schlieRen und diese vergiiten. In Absatz (6a) ist das fiir KWK-Anlagen spezifiziert, in Absatz (6b) fiir
zuschaltbare Lasten. Hier ware es denkbar einen weiteren Absatz fiir flexible Elektrolyseure als effiziente
Anlagen zur Beseitigung von Netzengpassen zu formulieren. Die Ubertragungsnetzbetreiber wiren
entsprechend dann in der Nachweispflicht, dass ein spezifischer Elektrolyseur zur Reduktion von
Netzengpdssen beitragt.

Zentrales Ergebnis ,Bereitstellung von Regelenergie durch flexible Elektrolyse”

= Es ldsst sich kein Geschaftsmodell fiir flexible Elektrolyseure auf der Basis der Bereitstellung von
Regelenergie aufbauen, auch wenn die Abwarme des Elektrolyseurs und der produzierte Wasserstoff
vermarket wird.
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7.4 Punkt-zu-Punkt-Transport von Wasserstoff

In diesem Kapitel werden die Verteilung und der Transport von dezentralem Wasserstoff thematisiert. Im
Rahmen der Betrachtung werden insbesondere die 6konomischen Gesichtspunkte, die bei der Ausgestaltung
der Geschéaftsmodelle relevant sind, ins Auge gefasst. Die wichtigsten Bestandteile und Einflussfaktoren auf
das Geschaftsmodells kann dem adaptierten Business Modells Canvas in Abbildung 19 entnommen werden.

RESSOURCEN KUNDENGRUPPEN TECHNOLOGIE ABSATZMARKTE

- Wasserstofferzeugungs- | - Industrie - Truck mit CHG - Industrie
anlagen - Gewerbe - Truck mit LHG - Gewerbe

- Trucks + Tank : Haushalteo Pipeline Umwidmung - Haushalte

O 000
H2-Druckspeicher - Pipeline Neubau
Erdgaspipelines D D D DD

FORDERMOGLICHKEITEN

- IPCEI Wasserstoff

%
ot 4

KOSTENSTRUKTUR EINNAHMESTRUKTUR

- CAPEX und OPEX Trucks - Lieferkosten Wasserstoff
- CAPEX und OPEX Pipelines @ - Netzentgelte @

Abbildung 19: Business Model Canvas fiir das Geschaftsmodell ,,Punkt-zu-Punkt Transport von Wasserstoff*.

Hintergrund

Grundsatzlich lasst sich Wasserstofftransport mittels unterschiedlicher Transportoptionen und
Verkehrsmittel realisieren. Wasserstoff kann u.a. fliissig, gasformig, als Derivat (bspw. Methanol oder
Ammoniak) oder in gespeicherter Form mittels eines fliissigen organischen Wasserstofftragers (LOHC) per
Schiff, Zug, Lkw oder Pipeline transportiert werden. Der Transport von dezentralem Wasserstoff lasst sich
durch kurze Wege zwischen Erzeugung und Anwendung und einer begrenzten Transportmenge
charakterisieren. Aufgrund des dezentralen Studienschwerpunkts sollen nachfolgend nur der fliissige und
gasformige Transport per Lkw und der Transport per Pipeline auf Verteilnetzebene betrachtet werden.
Auch der Lkw-Transport mittels LOHC wiirde fiir dezentrale Anwendungen infrage kommen, erfordert
allerdings den Aufbau spezieller Infrastruktur (Hydrierungs- und Dehydrierungsanlagen) und ist
technologisch noch nicht ausgereift (TRL 7-8), weshalb diese Transportoption in der Studie nicht betrachtet
wird (Blanco 2022; H2.B 2022).

Fir die Kostenberechnung der verschiedenen Transportoptionen wurde ein Szenario mit steigenden
Verbrauchen angenommen, entlang derer Abnehmer schrittweise mit Wasserstoff versorgt werden konnten.
Wahrend zu Beginn des Wasserstoffhochlaufs noch geringe Wasserstoffbedarfsmengen zu erwarten sind,
konnten erste kleinere Gewerbebetriebe mit geringen Verbrduchen (bis zu 100 MWh) durch eine lokale
Versorgung mit Wasserstoff defossilisiert werden. Mit steigender Wasserstoffverfligbarkeit werden kurzfristig
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auch einzelne Industriebetriebe auf Wasserstoff umstellen, bis sich hieraus groRere Industriecluster und -
hubs (ggf. auch mit Haushalten) entwickeln, die mittelfristig mit groleren Mengen Wasserstoff (bis
0,406 TWh) versorgt werden miissen. Ziel der nachfolgenden Betrachtung ist die Ermittlung der niedrigsten

Transportkosten in Abhangigkeit von der verbrauchten Wasserstoffmenge und der Entfernung zwischen

Erzeuger und Abnehmer. Die in Tabelle 17 dargelegten Verbrauchsannahmen basieren auf Daten aus der

Studie ,,I-H2-Hub-BW* aus dem Transportszenario eines Industriehubs in Karlsruhe (Fraunhofer IPA et al.

2022). Als Entfernung zwischen Erzeugung und Abnahme wurde fiir alle untersuchten Transportoptionen

15 km angenommen. Fiir die Berechnung der Transportkosten wird eine Punkt-zu-Punkt-Anbindung

zwischen Wasserstofferzeugung und -abnahme unterstellt.

Tabelle 17: Roadmap fiir einen regionalen Wasserstofftransport (Datenangaben basieren auf Fraunhofer IPA et al. 2022)

Gewerbebetriebe Einzelne Industriebetriebe | Industriehub
Verbrauch (kWh/a) 100.000 4.000.000 406.000.000
Verbrauch (kWh/h) 11,42 457 46.347
Zeithorizont sofort kurzfristig mittelfristig

Methodik und Annahmen

In diesem Kapitel werden vier Falle des Punkt-zu-Punkt Wasserstofftransports liber eine Transportdistanz
von 15 km berechnet:

Fall 1: Lkw komprimierter gasférmiger Wasserstoff (CGH2) (Hin- und Riickfahrt)
Fall 2: Lkw Flissigwasserstoff (LH2) (Hin- und Riickfahrt)
Fall 3: Inselnetz (Neubau)

Fall 4: H2-Netz (Umwidmung)

Die Berechnung der Kosten fiir den Wasserstofftransport per Lkw basiert auf den nachfolgenden Annahmen
(vgl. Tabelle 18). Wahrend der gasformige Transport von Wasserstoff (CGH2) in Druckbehaltern (mit bis zu
500 bar) vergleichsweise geringere Investitions- und Betriebskosten nach sich zieht, punktet der Transport
von fllissigem Wasserstoff (LH2) vor allem mit hoheren Transportkapazitaten durch die hohere Dichte

(71 kg/m?®) in Folge der niedrigen Temperatur von -252,9 °C. Auffallig sind die hohen Investitions- und
Betriebskosten zur Wasserstoffverfliissigung. Da es sich bei den Annahmen zur Verfliissigung um eine
zentrale Anlage in grofRindustriellem Mafistab (Verfliissigungskapazitdten 100 tH2/t) handelt, die auch bei
Weitem den Bedarf an LH2 des Industriehubs tibersteigt (Auslastung ca. 15 %), wurden die hierdurch
verursachten Kapitalfliisse nur anteilig in die Kostenberechnung aufgenommen.
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Tabelle 18: Annahmen fiir den Lkw-basierten Transport (Fall 1 & 2) von Wasserstoff (Datenangaben Datenannahmen basieren auf
Fraunhofer IPA et al. 2022; ReuR et al. 2021; Sens et al. 2022)

Lkw CGH2 Lkw LH2
(Hin- und Riickfahrt) (Hin- und Riickfahrt)
Investitions- und Betriebskosten
CAPEX Truck (€) 160.000
CAPEX Tank (€) 680.000 910.000
CAPEX Kompressor/Verfliissiger (€) 560.000 195.000.000 (anteilig)
CAPEX Speicher (€/m?) 1.500
OPEX Truck (% of CAPEX) 2
OPEX Tank (% of CAPEX) 12
OPEX Kompressor/Verfliissiger (% of CAPEX) 5 4
Abschreibung und WACC
Truck (a) 8
Tank (a) 12
Kompressor (a) 15
Verfliissiger (a) 30
WACC (%) 8
Transporteigenschaften
max. Transportkapazitat (kg) 1.100 ?\./i?&st: 0.39%)/d)
Truck Kraftstoffverbrauch (/100 km) 34,5
Truck Durchschnittsgeschwindigkeit (kmh) 50
Fahrerkosten (€/h) 35
Be- und Entladezeit (h) 1,5 3

Die Kostenberechnung des Wasserstofftransports per Pipeline basiert auf den Annahmen aus Tabelle 19. Um
ein umfassendes Ergebnis fiir die verschiedenen Pipeline-Werkstoffe zu erhalten, wurden beim Pipeline-
Neubau sowohl Stahl (CAPEX Stahlpipeline 400.000 - 950.000 €/km) als auch kunststoffbasierte Pipelines
(CAPEX PE-Pipeline 200.000 - 850.000 €/km) mitbetrachtet. Die grofRe Bandbreite der CAPEX-Kosten fiir den
Neubau von Leitungen ergibt sich aus der Annahme, dass Tiefbau- und Verlegekosten in landlichen und
stadtischen Gebieten teilweise stark variieren konnen.

Tabelle 19: Annahmen fiir den Pipeline-basierten Transport (Fall 3 & 4) von Wasserstoff (Datenangaben basieren auf Fraunhofer IPA et al.
2022; Sperlich und Hiittenrauch 2022; DVGW e. V. 2022a; sowie Abschatzungen des Projektpartners Gelsenwasser & Bayernets)

Inselnetz (Neubau) H2-Netz (Umwidmung)
Investitions- und Betriebskosten
CAPEX Neubau Stahl-Pipeline (€/km) 400.000 - 950.000 -
CAPEX Neubau PE-Pipeline (€/km) 200.000 - 850.000 -
CAPEX GDRM-Anlage (€/Stk.) 800.000 -
CAPEX pro Netzanschluss (€/pro Anschluss) 20.000 -

Untersuchung von sieben beispielhaften Geschaftsmodellen



REPEX Umwidmung Pipeline (€/km) - 130.000

REPEX Umwidmung GDRM-Anlage (€/Stk.) - 80.000
REPEX pro Netzanschluss (€) - 2.000
OPEX Pipelines (€/km/a) 1.000
Abschreibung und WACC

Pipeline (a) 40
GDRM-Anlage (a) 20
WACC (%) 5

Betriebswirtschaftliche Berechnung

Der Transport von vergleichsweise geringen Mengen Wasserstoff (bis 100 MWh/a) im Fall der Versorgung
einzelner Gewerbekunden erzeugt bei allen betrachteten Transportoptionen hohe Kosten. Am besten
schneidet hierbei der flissige (1,84 €/kWh) und gasformige (1,95 €/kWh) Wasserstofftransport per Lkw, sowie
im Fall der niedrigsten CAPEX-Annahmen beim Neubau von Pipelines, der Transport per neuverlegten
Kunststoffleitung (1,44 €/kWh) ab (siehe Abbildung 20). Fiir die Bereitstellung der nachgefragten
Wasserstoffmenge braucht der CGH2-Lkw nur drei, der LH2-Lkw, nur eine Fahrt pro Jahr. Eine
ausschlieflliche Nutzung des Lkw zur Versorgung der geringen Bedarfe ist daher eine, aus
betriebswirtschaftlicher Sicht, sehr vereinfachende Annahme. Die Nutzung des LKWs fiir andere unterjahrige
Transporte wiirde die Transportkosten noch einmal erheblich reduzieren. Fiir den Fall bestehender
Pipelineverbindungen, vorausgesetzt, die Umwidmung eines bestehenden Netzes ist fiir solche geringen
Abnahmemengen méglich und verfligbar, wiirden zu Kosten von 3,07 €/kWh fiihren. Der Neubau von
Pipelines fiir diese geringe Abnahmemenge zieht Kosten zwischen 1,44 €/kWh und mehr als 4,39€/kWh nach
sich und scheint bei den geringen Mengen nur unter optimalen Voraussetzungen aus 6konomischer Sicht
vorteilhaft.
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Abbildung 20: Transportkosten bei Transportmengen von 100 MWh/a bei einer Punkt-zu-Punkt-Anbindung und einer Entfernung von 15
km zwischen Erzeuger und Abnehmer.

Wahrend die Belieferung erster kleiner Wasserstoffabnehmender per Lkw am realistischsten ist, zeigt sich fiir
die Versorgung einzelner groRerer Industriebetriebe (ca. 4.000 MWh/a) ein anderes Bild. Zwar weist der Lkw-
Transport von gasformigem (0,05 €/kWh) und fliissigem Wasserstoff (0,06 €/kWh) nach wie vor die geringsten
Transportkosten auf, aber auch die Kosten fiir den Neubau von Pipelines (0,04 €/kWh - 0,11 €/kWh) und fiir
die Umwidmung (0,08 €/kWh) kdnnen je nach Randbedingungen bereits bei diesen Verbrauchsmengen
konkurrenzfahig sein, wie Abbildung 21 verdeutlicht. Eine Kostenparitat zwischen der Wasserstoffversorgung
per Lkw und der Nutzung von leitungsgebundenem Infrastruktur tritt bei mittleren CAPEX-Annahmen beim
Pipeline Neubau (400.000-950.000 €/km) ab Verbrauchsmengen zwischen 4.000 MWh/a und 8.700 MWh/a ein
(bei einer Entfernung von 15 km zwischen Erzeugung und Verbrauch). Bei kiirzeren Entfernungen und/oder
héheren Verbrauchsmengen verschieben sich die Kosten weiter zugunsten der Pipeline-Lésungen.
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Abbildung 21: Transportkosten bei Transportmengen von 4.000 MWh/a bei einer Punkt-zu-Punkt-Anbindung und einer Entfernung von
15 km zwischen Erzeuger und Abnehmer.

Mit der Zunahme des Wasserstoffverbrauchs im Industriehub (0,41 TWh/a) zeigt sich eine starke
Kostendegression bei den Transportkosten per Pipeline. Wahrend der Lkw-Transport von fliissigem

(0,03 €/kWh) und gasformigem Wasserstoff (0,04 €/kWh) nur geringfiigig absinkt, reduzieren sich die
Transportkosten fiir die Umwidmung von Pipelines auf 0,0008 €/kWh und fiir den Neubau von Pipelines auf
0,0004 - 0,0011 €/kWh signifikant. Die Versorgung von Wasserstoff per Pipeline stellt im Falle des
betrachteten Industriehubs die kostenoptimale Transportoption dar (siehe Abbildung 22).
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Abbildung 22: Transportkosten bei Transportmengen von 0,41 TWh/a bei einer Punkt-zu-Punkt-Anbindung und einer Entfernung von 15

km zwischen Erzeuger und Abnehmer.

Da die Transformation der Gasnetzinfrastruktur grundsatzlich méglich und sinnvoll ist, allerdings aber auch

eine gewisse Zeit in Anspruch nehmen wird, missten dafiir schon jetzt die richtigen Weichen gestellt werden.
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Zentrales Ergebnis ,Punkt-zu-Punkt Transport von Wasserstoff"

= Beim Transport geringer Mengen Wasserstoffs (100 MWh/a) im Fall der einzelnen Gewerbebetriebe stellt
der fllssige (1,84 €/kWh) und gasformige Transport (1,95 €/kWh) von Wasserstoff fiir die hier analysierte
Transportdistanz von 15 km im Allgemeinen die gilinstigste Option dar. Das Kostenergebnis fiir die H2-
Lkw basiert auf einer Auslastung von 3 Fahrten pro Jahr, was natiirlich in der Praxis anders organisiert
werden wiirde und die tatsachlichen Kosten pro Fahrt erheblich senken wiirde. Unter Bezugnahme der
niedrigsten CAPEX-Kosten fiir den Pipeline Neubau wie sie im landlichen Raum durch giinstige Tiefbau-
und Verlegekosten auftreten konnen, kann sich im Einzelfall auch der leitungsgebundene Transport per
Kunststoffpipeline bereits lohnen (1,44 €/kWh).

Zwar weist die Versorgung einzelner groRerer Industriebetriebe (4.000 MWh/a) per Lkw-Transport liber
15 km fiir den gasformigen (0,05 €/kWh) und fliissigen (0,06 €/kWh) Wasserstofftransport im Schnitt
nach wie vor geringere Transportkosten auf, aber auch die Kosten fiir die Umwidmung von Pipelines
(0,08 €/kWh) und den Neubau von Pipelines (0,04 €/kWh - 0,11 €/kWh) kdnnen je nach Randbedingung
bereits bei diesen Verbrauchsmengen konkurrenzfahig sein.

Versorgung eines Industriehubs (0,41 TWh/a): Wahrend die Kosten des Lkw-Transports von fliissigem
(0,03 €/kWh) und gasformigem Wasserstoff (0,03 €/kWh) nur geringfligig absinken, reduzieren sich die
Transportkosten fiir die Umwidmung von Pipelines auf 0,0008 €/kWh und fiir den Neubau von Pipelines
auf 0,0004 - 0,0011 €/kWh signifikant und stellen damit die kostengiinstigste Option fiir die Distanz von
15 km dar.

Eine Kostenparitat zwischen dem H2-Transport per Lkw und der Umwidmung von Pipelines tritt fiir die
analysierten 15 km Distanz im Durchschnitt bereits ab Verbrauchsmengen zwischen 4.000 und
8.700 MWh/a ein.
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7.5 THG-Quotenanrechnung im Verkehrssektor
Hintergrund

Wie in Kapitel 5.4 beschrieben, sind Inverkehrbringende von Kraftstoffen dazu verpflichtet, die CO»-
Emissionen ihrer Produkte nach dem Gesetz zur Weiterentwicklung der Treibhausgasminderungsquote zu
reduzieren. Fiir die Erreichung der THG-Quote ist es fiir ein wirtschaftliches Geschaftsmodell entscheidend,
ob die CO,-Vermeidungskosten eigens produzierter alternativer Kraftstoffe niedriger als der THG-
Quotenpreis sind.

THG-Vermeidungskosten zeigen die Kosten zur Vermeidung einer Tonne CO, auf, die durch
unterschiedlichsten Malinahmen, bspw. durch die Produktion eines erneuerbaren Energietragers, oder
Energieeffizienzmalnahmen, erzielt werden.

Mit diesem Geschaftsmodell werden die CO,-Vermeidungskosten zweier Energietrager bis 2030 quantifiziert,
die fur die Erfullung der THG-Quote zugelassen sind. Dabei werden zwei Falle untersucht. In einem Fall wird
griiner Wasserstoff in Raffinerien produziert um grauen Wasserstoff zu ersetzen. In einem weiteren Fall wird
synthetisches Methanol (e-Methanol), produziert aus griinem Wasserstoff und CO, aus punktquellen, als Ersatz
fiir fossilen Diesel untersucht.

Die THG-Vermeidungskosten werden zudem mit dem Handelspreis der THG-Quote (THG-Quotenpreis) und der
Strafzahlung, die bei einer nicht-Erflillung der THG-Quote eintritt (Ponale), verglichen. Die wichtigsten
Bestandteile und Einflussfaktoren auf das Geschaftsmodells kann dem adaptierten Business Modells Canvas
in Abbildung 23 entnommen werden.

RESSOURCEN KUNDENGRUPPEN TECHNOLOGIE ABSATZMARKTE
- Power-to-Gas Anlage - Tankstellenbetreiber - Produktionsanlagen - Verkehrssektor
- H2-Infrastruktur - Raffinerien von e-Kraftstoffen - Strallenverkehr

- Netzanschluss/ 00000 - Flugverkehr
Stromanlage DDDDD - Schifffahrt

FORDERMOGLICHKEITEN

- THG-Quote
B 7
© 05
KOSTENSTRUKTUR EINNAHMESTRUKTUR
- Investitionsvolumen (CAPEX) Eg - Marktpreis der e-Kraftstoffe €
- Strombezug @ — |- Verdulerung von CO2-Zertifikaten @E\ 5
- Transport zum Abnehmer @ @

Abbildung 23: Business Model Canvas fiir das Geschaftsmodell ,THG-Quotenanrechnung im Verkehrssektor®.
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Methodik und Annahmen

Der THG-Quotenpreis schwankte Januar 2022 bis Januar 2023 zwischen 380 €/t CO, und 465 €/t CO, (eQuota
2023). Aufgrund der Ungewissheit dariiber, wie sich der THG-Quotenpreis entwickelt, wird eine Szenario-
analyse durchgefiihrt. Dabei werden zwei Szenarien untersucht: ein ,,Low* THG-Quotenpreisszenario mit
den REPowerEU-Vorgaben entwickelt und ein ,,High®“ THG-Quotenpreisszenario mit den REPowerEU-
Vorgaben sowie dem THG-Quotenniveau und den Multiplikatoren aus der neuen BImSchG (vgl. Tabelle 20).

Tabelle 20: ,,Low“ und ,High“ THG-Quotenpreisszenarien

Low Szenario High Szenario

THG-Quote wird an RED Il angepasst THG-Quote wird an RED Ill angepasst

Vorgaben nach RePowerEU RePowerEU + BImSchG
THG-Quote 2030 13 % (nach RED Il Umsetzung) 25 % (nach RED Il Umsetzung)
konventionelle Biokraftstoffe | Phase out; 4,4 pp (2022); 0 pp (2030) Phase out; 4,4 pp (2022); 0 pp (2030)
Unterquoten 1,7 pp Annex IXA und B, 1,7 Annex IXA und B,

5,7 pp RFNBOs 5,7 pp RFNBOs
Multiplikatoren keine Biokraftstoffe 2. Gen.: 2

Strom: 4 (183 g CO2 Referenzwert)
E-Diesel/E-Benzin: 3
H2-Raffinerien: 3

UER bis 2026 bis 2026

Die Obergrenze von 0 pp in 2030 fiir Biokraftstoffe der ersten Generation wird an einer vorgeschlagenen
MaRnahme des BMUV angelehnt, die anstrebt, den Anteil von Biokraftstoffen aus Nahrungs- und
Futtermittelpflanzen in Folge des Ukraine-Krieges zu reduzieren (BMUV 2023). Der Verlauf der Obergrenze
wird in Tabelle 21 festgehalten.

Tabelle 21: Neue Obergrenzen fiir Biokraftstoffe der ersten Generation laut Vorschlag des BMUV

Jahr 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030
Obergrenze aktuell | 449, 4,4% 4,4% 4,4% 4,4% 4,4% 4,4% 4,4%
Obergrenze neu 2,5% 2,3% 2,1% 1,9% 1,9% 1,2% 1,2% 0,0 %

Als Basis flr die Berechnung der THG-Vermeidungskosten von griinem Wasserstoff wird eine Spannbreite
moglicher Produktionskosten von griinem Wasserstoff in Deutschland 2020 bis 2030 nach George et al.
beriicksichtigt. Die Kosten werden in Tabelle 22 zusammengefasst. Dieselben Produktionskosten werden fiir
Wasserstoff angesetzt, der flir die Produktion von e-Methanol verwendet wird. Fiir die Produktion von e-
Methanol wird zudem angenommen, dass CO, aus Punktquellen eingesetzt wird, bei einem Preis von 50 €/t
CO,(Ram M. et al. 2020). Bei hoheren Produktionskosten fiir grauen Wasserstoff, wie sie infolge der aktuellen
Energiekrise zu beobachten sind, verringern sich die THG-Vermeidungskosten dementsprechend. Weitere
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zentrale Annahmen zu Methanolsynthese und THG-Vermeidungspotentiale sind in Tabelle 23
zusammengefasst.

Tabelle 22: Kosten und Preise von griinem und grauen Wasserstoff, Diesel und CO2

Kosten- und Preise 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 Referenz

Produktionskosten Wasserstoff

Grauer Wasserstoff, (George et al. 2022)
durchschnitt 1,07 1,15 1,22 1,30 1,38 1,45 1,52 1,60 g

Griiner Wasserstoff
"Low" 544 | 538 [531 |52 |519 |513 |506 |500 | (Georgeetal 2022)

Griiner Wasserstoff
"High" 10,00 | 10,00 | 10,00 | 10,00 | 10,00 | 10,00 | 10,00 | 10,00 | (Georgeetal.2022)

Diesel und CO2

Produktionskosten

Diesel 070 072 |073 |o075 |076 |078 |079 |08 | (DBFZ2019)

CO,-Preis (Rohstoff) | 005 | 005 |005 |005 |005 |0,05 |005 |005 | (RamM.etal 2020)

Tabelle 23: Annahmen Methanolsynthese und THG-Vermeidungspotentiale

Wert Referenz

THG Vermeidungspotential

w Gesetz zur Weiterentwicklung der
THG Referenzwert (gC0.-dq./MJ) 94,0 THG-Quote
THG Emissionen griiner H2 (gC0O»-dq./MJ) 3,0 37.BImSCHV, Anlage 1
THG Emissionen griines e-Methanol (gC02-dq./MJ) 10,0 Eigene Annahme
THG-Vermeidungspotential griiner H2 (gC0.-aq./MJ) 91,0 -
THG-Vermeidungspotential griines e-Methanol (gC0O,-4q./MJ) 84,0 -
Methanolsynthese
Capex MeOH, spezifisch (€/kWMeOH) 1212,18 | (Moritzetal. 2022)
Opex (fix), spezifisch (€/kW/a) 18,18 (Moritz et al. 2022)
Amortisationszeit (a) 25 (Moritz et al. 2022)
Vollaststunden Methanolsynthese (h/a) 8000 Eigene Annahme
Nennleistung Methanolsynthese (MW) 5 Eigene Annahme

Betriebswirtschaftliche Berechnung

Basierend auf den Kostenannahmen und Emissionsfaktoren fiir griinen Wasserstoff und griinem e-Methanol
ergeben sich die THG-Vermeidungskosten und damit Preise zur Erfiillung von THG-Quotenanteile in
Abbildung 24 und Abbildung 25, sowie in
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Tabelle 24. Es werden jeweils durchschnittliche Werte sowie Minimal- und Maximalwerte angezeigt und
angegeben. In den Abbildungen werden die Kostenspannbreiten als Flachen angezeigt, die P6nale als feste
Linie und die Kosten beider untersuchten Energietrager sowie der THG-Quotenzertifikate als gestrichelte

Linien.
CO,-Vermeidungskosten
1100
1000
500
800
g
s 700 THG-Quote
w
600 == e Griiner Wasserstoff
T =o==—=
200 = === — — — Griiner Wasserstoff -
200 - - Durchschnitt
— — — THG-Quotenpreis -
300 DHrchschnltt
—— Ponale
2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030

Abbildung 24: THG-Vermeidungskosten von griinem Wasserstoff verglichen mit THG-Quotenpreis und Pénale.

CO,-Vermeidungskosten
1100
1000
900
800 ——————_
9: ---------
£ 700 THG-Quote
600 E-Methanol
— — — - THG-Quotenpreis -
500 4,‘ Quotenp
gt Durchschnitt
400 — — — . E-Methanol -
Durchschnitt
300 == PG nale
2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030

Abbildung 25: THG-Vermeidungskosten von griinem e-Methanol verglichen mit THG-Quotenpreis und Ponale.
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Tabelle 24: Vermeidungskosten von griinem Wasserstoff und e-Methanol im Vergleich zum THG-Quotenpreis 2022 bis 2030

THG-Vermeidungskosten 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030

THG-Quotenpreis

THG-Quotenpreis "Low" 418 404 433 452 474 483 490 512
THG-Quotenpreis ,,High* 505 488 516 537 558 569 578 596
THG-Quotenpreis - Durchschnitt 461.5 | 446 4745 | 4945 | 516 526 534 554
Griiner Wasserstoff

Griiner Wasserstoff "Low" 399 387 374 362 349 337 324 311
Griiner Wasserstoff "High" 817 810 804 797 790 783 776 769
Griiner Wasserstoff - Durchschnitt 608 599 589 579 569 560 550 540

Griines Methanol

Griines e-Methanol "Low" 524 513 501 490 478 466 455 443
Griines e-Methanol "High" 1069 1065 1061 1057 1053 1049 1045 1040
Griines e-Methanol - Durchschnitt 797 789 781 774 766 758 750 742
Ponale

Ponale 600 600 600 600 600 600 600 600

Die Vermeidungskostenspannbreiten von griinem Wasserstoff und e-Methanol sind mit einem Faktor nahe
oder groRer als 2 zwischen Minimal- und Maximalwerte, erheblich. Das ist auf die Wasserstoff-
Produktionskosten zuriickzufiihren, die bei 5,5 €/kg bis 10 €/kg im Jahr 2022 und 5 €/kg bis 10 €/kg im Jahr
2030 angenommen wurden.

Der THG-Quotenpreis bewegt sich 2030 zwischen 512 (ohne Multiplikatoren) und 596 €/t CO, (mit
Multiplikatoren). Griiner Wasserstoff weist THG-Vermeidungskosten zwischen 824 (2022) und 311 (2030)
€/tCO, auf. Die THG-Vermeidungskosten von e-Methanol liegen zwischen 1073 (2022) und 443 (2030) €/tCO..
Kinftig lassen die verscharften Ziele im Verkehrssektor mit einer RENBO-Unterquote von 5,7 % den THG-
Quotenpreis weiter ansteigen, da es sich hierbei um eine kostenintensive Erflillungsoption handelt. Die
Tendenz des THG-Quotenpreises bleibt also steigend, wahrend die CO,-Vermeidungskosten von griinem
Wasserstoff aufgrund sinkender Herstellungskosten und steigender Kosten von grauem Wasserstoff sinken.
Das erklart, wieso auch die Kurve der e-Methanol-THG-Vermeidungskosten sich mit der Zeit immer weiter an
den THG-Quotenpreis annahert. Die Produktion von e-Methanol fiir dessen Anrechnung auf die THG-Quote
stellt damit perspektivisch ein attraktives Geschaftsmodell dar.

Aus der
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Tabelle 24 lasst sich ablesen, dass sich die Etablierung eigener griiner Wasserstoffkapazitaten im ,High“
THG-Quotenpreisszenario bereits heute lohnen kann, wahrend die Wasserstofferzeuger des ,,Low* THG-
Quotenpreisszenarios sich noch bis mindestens 2023 gedulden missen. Bis dahin ist der Zukauf von
Zertifikaten attraktiver als die Etablierung eigener Wasserstoffkapazitaten. Das gilt jedoch nur fiir
Wasserstoffproduktionskosten von ca. 5 €/kg.

Aus der Abbildung 25 lasst sich ablesen, dass sich die Etablierung eigener griiner Wasserstoffkapazitaten im
»High“ THG-Quotenpreisszenario ab 2024 lohnen kann, wahrend die Wasserstofferzeuger des ,,Low“ THG-
Quotenpreisszenarios sich noch bis mindestens 2027 gedulden missen. Bis dahin ist der Zukauf von
Zertifikaten attraktiver als die Etablierung eigener Wasserstoffkapazitaten. Das gilt jedoch nur fiir Methanol
produziert mit CO, aus Punktquellen mit einem Preis von 50 €/t und Wasserstoff mit Produktionskosten von
ca.5€/kg.

Flr hohere Wasserstoffpreise bliebt in beiden Fallen der Kauf von Quotenzertifikate weit tiber 2030
attraktiver als die Eigenproduktion von griinem Wasserstoff oder griinem e-Methanol.

Insgesamt ist aufgrund der hohen Unsicherheit bei Wasserstoffgestehungskosten nicht klar zu definieren,
wann genau griiner Wasserstoff und e-Methanol geringere CO,-Vermeidungskosten als die THG-Quote haben

werden. Es lasst sich dennoch aussagen, dass beide Endenergietrager auch wirtschaftliche Geschaftsmodelle

zur Erreichung der THG-Quote in den 2020ern ermdglichen konnen.

Zentrales Ergebnis ,THG-Quotenanrechnung im Verkehrssektor”

= Bei Produktionskosten von griinem Wasserstoff von bis zu ca. 5 €/kg konnen griiner Wasserstoff bereits
heute und griines e-Methanol ab 2024 wirtschaftliche Optionen fiir die Erfuillung der THG-Quote sein.

= Der THG-Quotenpreis bewegt sich 2030 zwischen 512 (ohne Multiplikatoren) und 596 €/t CO2 (mit
Multiplikatoren)

= Der Kostenaufwand zur Reduktion einer Tonne CO2 (THG-Vermeidungskosten) ist ausschlaggebend fiir
den wirtschaftlichen Einsatz von griinem Wasserstoff oder e-Methanol zur Erfiillung der THG-Quote.

— Die THG-Vermeidungskosten liegen bei griinem Wasserstoff zwischen 412 und 824 (2022)
und 311 und 769 (2030) €/t CO2

— bei griinen e-Methanol liegen diese zwischen 535 und 1073 (2022) und 443 und 1040 (2030)
€/t CO2.

= Die verscharften Ziele im Verkehrssektor (z. B. eine RFNBO-Unterquote von 5,7 %) lassen den THG-
Quotenpreis weiter ansteigen.
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7.6 Saisonale Wasserstoffspeicherung in Gebauden

In diesem Kapitel wird ein Quartier mit einer PV-Dachanlage untersucht, das einen Elektrolyseur in

Kombination mit einer Brennstoffzelle (Fall 4) bzw. Hochtemperaturbrennstoffzelle (Fall 5) zur

Stromspeicherung einsetzt. Hierbei soll die Strom- und Warmeproduktion im Vergleich zu deren Bedarfen

berechnet werden. Dieses Geschaftsmodell basiert teilweise auf realen Daten und ist daher kein optimiertes

Beispiel. AuRerdem wird das Geschaftsmodell fiir ein beispielhaftes Eigenheim berechnet. Die wichtigsten

Bestandteile und Einflussfaktoren auf das Geschaftsmodells kann dem adaptierten Business Modells Canvas

in Abbildung 26 entnommen werden.

RESSOURCEN KUNDENGRUPPEN TECHNOLOGIE ABSATZMARKTE
PV-Anlage - Quartiere PV-Anlage - EE-Strom
Elektrolyseur - Hauseigentimer Elektroseur (Eigennutzung)
H2-Druckspeicher - Prosumer 60000 H2-Druckspeicher - Abwérmenutzung
Batterie (Fall 2) Batterie (Fall 2) (Eigennutzung)

BZ (Fall 3) DDDDD BZ (Fall 3)

+ SOFC (Fall 4) FORDERMOGLICHKEITEN [ = SOFC(Fall4)
H2-BHKW (Fall 5) H2-BHKW ( Fall 5)

- Strom-und Anrechnung des PEFs - Ggf. Warmepumpe
Warmezukauf im GEG fur @

die Abwarme @ {é}

KOSTENSTRUKTUR EINNAHMESTRUKTUR

- Stromkosten Einsparung durch eigene

- Wéarmekosten Strom- und Warmeproduktion
Betriebs- und Wartungskosten ®® ®®

- CAPEX

Abbildung 26: Business Model Canvas fiir das Geschaftsmodell ,Saisonale Wasserstoffspeicher*.

Saisonale Wasserstoffspeicherung im Quartier
Hintergrund

Auch fiir den Quartiersbereich gilt der allgemeine Trend der Elektrifizierung. Neben Warmepumpen fiir die
Energiewende sind zunehmend Wallboxen fiir den Umstieg zur gewiinschten E-Mobilitat erforderlich. Die
dadurch erhohten Anforderungen an das Stromsystem (z. B. saisonale Nutzung der Warmepumpen) kdnnen
auch durch Ausbau von Wind und PV nicht direkt kompensiert werden. Die fluktuierend einspeisenden EE-
Anlagen flihren grundsatzlich zu einer starkeren Netzbelastung auf der Mittel- und Niederspannungsebene.
Die zuklinftig erhohte Residuallast resultierend aus EE-Erzeugungsprofil und Lastprofil muss ausgeglichen
werden. Im Quartiersbereich findet Wasserstoff eine potenzielle Anwendung durch die Erzeugung von (Ab-)
Warme sowie zur Speicherung eigens produzierten Stroms fiir den saisonalen Ausgleich der Residuallast -
ohne die Netze zu belasten oder auf Strom aus Reservekraftwerken angewiesen zu sein. Dadurch kénnen
Gebaude mit lokalen Wasserstoffspeichern zu einem Puffer fiir das Stromnetz werden und der Abschaltung
von PV-Anlagen sowie einer Uberlastung des Stromnetzes entgegenwirken. Die dezentrale Speicherung
senkt dabei den Ausbaubedarf im Niederspannungsnetz. Jede selbstverbrauchte und nicht eingespeiste
Kilowattstunde minimiert die EEG-Forderkosten. Mit dem weiteren Ausbau von saisonalen Stromspeichern
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entsteht in der Zukunft zudem die Moglichkeit, dass miteinander kommunizierende Cluster als eine Art
virtuelles Kraftwerk zusammengeschaltet werden. In diesem Geschaftsmodell sollen unterschiedliche
Stromspeicheroptionen (z. B. Batterie und Wasserstoff) fiir PV-Strom auf der Dachflache mit verschiedenen
Wiederverstromungsoptionen (z. B. Brennstoffzelle, Hochtemperaturbrennstoffzelle und H2-BHKW)
untersucht werden. Als Ergebnis werden die Jahresstrom- und Warmekosten ermittelt (siehe Tabelle 25).
Dieses Kapitel unterscheidet sich von Kapitel 7.2, indem es einen Fall untersucht, der nicht unter die EEG-
Innovationsausschreibung fallt.

Methodik und Annahmen

Tabelle 25: Beschreibung eines Quartiers als Fallbeispiel fiir die weitere Berechnung

Quartiersbeschreibung

Quartiersgrofie: 120.000 m?, ca. 480 Wohnungen, Jahresstrombedarf: 2.099 MWh

Bilro- und Gewerbefliche = Strombedarfim Winter (43 %): 900 MWh

Einwohnerzahl: 726 = Strombedarfim Sommer (57 %): 1.199 MWh

Verarbeitung von Realdaten aus 2017 Jahreswarmebedarf: 4,262 MWh

" PV-Lastprofil auf 15-Minuten-Basis = Wirmebedarf im Winter (79 %): 3.352 MWh

= Strom- und Warmebedarf auf 15-Minuten-Basis - Wirmebedarfim Sommer (21 %): 910 MWh

- Stromborse'npre|se auf 15-M|nl?ten-BaS|s Jahrliche Stromproduktion der PV-Anlage:
(Durchschnittsstromborsenpreis: 3 ct/kWh)

362 MWh
Annahmen:
= Winter: 01.10. - 28.02. (siehe Abbildung 27)
= Sommer: 01.03. - 30.09. (siehe Abbildung 27)
= Fernwarmepreis: 7 ct/kWh
= Durchschnittsstromborsenpreis von 2017: 3 ct/kWh
= Abschreibungsdauer: 20 Jahre
= Betriebs- und Wartungskosten (%CAPEX): 2,00 %
Solarer Energieertrag
0,5
0.4 Langzeitspeicherung
0,3

0,2

0.1

Jan. Feb. Marz April Mai Juni Juli Aug. Sept. Okt. Nov. Dez.

Abbildung 27: Jahressonneneinstrahlung (HPS 2021)
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Fall 1: BAU Strom- und Fernwarmezukauf

Fall 2: PV-Anlage + Batterie

Fall 3: PV-Anlage + Wasserstoffproduktion mit Uberschussstrom + Riickverstromung mit Brennstoffzelle

Fall 4: PV-Anlage + Wasserstoffproduktion mit Uberschussstrom + Riickverstromung mit

Hochtemperaturbrennstoffzelle

Fall 5: PV-Anlage + Wasserstoffproduktion mit Uberschussstrom + BHKW

Betriebswirtschaftliche Berechnung

Die Annahmen und Ergebnisse der betriebswirtschaftlichen Berechnung fiir die flinf Falle im Quartier konnen
Tabelle 26 entnommen werden.

Tabelle 26: Jahrliche Strom- und Warmekosten der fiinf untersuchten Falle in der Quartiersanwendung (Datenannahmen basieren auf
Fraunhofer ISE 2018; Vartiainen, Masson, Breyer 2017; VAKO 2022; 2g 2022)

Anlage (kWh/a)

Falll Fall 2 Fall 3 Fall4 Fall5
BAU Strom- PV-Anlage + PV-Anlage + H2- | PV-Anlage + H2- PV-Anlage + H2-
und Fern- Batterie Erzeugung + BZ- | Erzeugung + HT- Erzeugung +
warmezukauf Riickverstr. BZ-Riickverstr. BHKW
Bedarf
Einwohnerzahl des 726 726 726 726 726
Quartiers
Jahresstrombedarf 2.099.000 2.099.000 2.099.000 2.099.000 2.099.000
(kWh/a)?
Strombedarf des
Quartiers im Sommer 1.199.353 1.199.353 1.199.353 1.199.353 1.199.353
(57 %) (kWh/a)
Strombedarf des
Quartiers im Winter (43 | 900.088 900.088 900.088 900.088 900.088
%) (kWh/a)
Jahreswarmebedarf des
Quartiers (kWh/a)'* 4.262.007 4.262.007 4.262.007 4.262.007 4.262.007
Warmebedarf des
Quartiers im Sommer 909.745 909.745 909.745 909.745 909.745
(21 %) (kWh/a)
Warmebedarf des
Quartiers im Winter (79 | 3.352.319 3.352.319 3.352.319 3.352.319 3.352.319
%) (kWh/a)
Produktion
jahrliche Strom-
produktion der PV- - 362.608 362.608 362.608 362.608

2 gerundeter Betrag
B gerundeter Betrag
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zu speichernder
Uberschussstrom
(kWh/a)¥

14.196

14.196

14.196

14.196

verfiigbarer Strom nach
H2-Speicher (kWh/a)®*

13.487

6.608

5.664

3.776

jahrliche Warme-
produktion des BHKW
(aktive Warme) (kWh/a)

3.776

Abwarmeproduktion
(Elektrolyseur + BZ +
SOEFC) (kWh/a)

6.241

6.525

4.259

Wirkungsgrad
Batterie (%)

95%

Wirkungsgrad
Elektrolyseur (%)

70%

70%

70%

Wirkungsgrad H2-
Speicher (%)

95%

95%

95%

Wirkungsgrad
Brennstoffzelle (%)

70%

elektrischer
Wirkungsgrad HT-
Brennstoffzelle (%)

60%

elektrischer Wirkungs-
grad BHKW (%)

40%

thermischer Wirkungs-
grad BHKW (%)

40%

Kosten

Kapazitat der PV-Anlage
(kW)lG

426,60

426,60

426,60

426,60

CAPEX PV-Anlage (€/kW),
100 - 1.000 kWp
GroRanlage

800

800

800

800

Batterie Kapazitat
(kwh)7

0,00

2.309,38

0,00

0,00

0,00

CAPEX Batterie (€/kWh)

0,00

820,00

0,00

0,00

0,00

Elektrolyseur Kapazitat
(kW)18

0,00

0,00

170,64

170,64

170,64

CAPEX Elektrolyseur
(€/kWh)

0,00

0,00

1.500,00

1.500,00

1.500,00

Speichervolumen H2-
Speicher (m?3)¥°

0,00

0,00

15,36

15,36

15,36

CAPEX H2-Speicherung
(¢/md)

0,00

0,00

2.000,00

2.000,00

2.000,00

 Summe des produzierten PV-Stroms im Jahr, der auf Grundlage der Echtzeitdaten auf 15-mindtiger Basis tiber den Bedarf des Quartiers hinaus produziert
wurde.

> Strom, der durch die Wirkungsgrade der durch die angewendeten Technologien fiir die Speicherung und Wiederverstromung zum Einsatz kommt

!¢ Basierend auf der jahrlichen Produktion mit in Deutschland durchschnittlich 850 VLS.

' Dimensionierung der Batterie mit 1,1 kWh pro 1 MWh konsumierten Stroms (Strombedarf).

8 Verhaltnis PV-Anlage zu Elektrolyseur mit dem Faktor 0,4 (eigene Annahme).

¥ Verhéltnis Elektrolyseur zu H2-Speicher mit dem Faktor 0,09 (eigene Annahme).
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Brennstoffzelle 0,00 0,00 85,39 0,00 0,00
Kapazitat (kw)2°

CAPEX Brennstoffzelle 0,00 0,00 2.000,00 0,00 0,00
(€/kw)2

HT-BZ-Kapazitit (kW)2 | 0,00 0,00 0,00 53,32 0,00
CAPEX HT-BZ (€/kWh)® 0,00 0,00 0,00 7.500,00 0,00
BHKW Kapazitat (kw)* 0,00 0,00 0,00 0,00 186,00
CAPEX BHKW (€/kW) 0,00 0,00 0,00 0,00 1.500,00
Strom- und Warmezukauf

Zuzukaufende 2.099.440,67 1.751.029,25 1.751.029,25 1.751.029,25 1.751.029,25
Strommenge (kWh/a)

Zukauf an der Strom- 76.467 64.608 64.608 64.608 64.608
borse 2017 (€/kWh)

Warmepreis 0,07 0,07 0,07 0,07 0,07
(Fernwarme) (€/kWh)

Zuzukaufende 4.262.007 4.262.007 4.255.766 4.255.482 4.253.972
Warmemenge (kWh/a)

Warmezukauf 298.340 298.340 297.904 297.884 297.778
insgesamt (€/a)

Ergebnisse

Gesamtinvestition (€) 0 2.234.973 798.727 1.027.886 906.946
Abschreibungsdauer (a) | 0 20 20 20 20
kalkulatorischer 0 2% 2% 2% 2%
Zinssatz (%)

Betriebs- und 0 2% 2% 2% 2%
Wartungskosten

(% of CAPEX)

jahrliche Abschreibung 0,00 181.383,11 64.822,05 83.419,89 73.604,76
(€/a)

jahrliche Kosten fiir 76.467 245,991 129.430 148.028 138.212
Strom (€/a)

jahrliche Kosten fiir 298.340 298.340 297.904 297.884 297.778
Warme (€/a)

Gesamtkosten (€/a) 374.807 544.331 427.334 445,912 435.992

2 Verhaltnis H2-Speicher zu Brennstoffzelle mit dem Faktor 5,56 (eigene Annahme).
2 Eigene Annahme.

2 Verhaltnis Elektrolyseur zu SOFC mit dem Faktor 0,31 (eigene Annahme).

Z Eigene Annahme.

2*Verhaltnis Elektrolyseur zu H2-BHKW mit dem Faktor 0,44 (eigene Annahme).
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Stromproduktion

Bei einem Durchschnittsstromborsenpreis von 3 ct/kWh (Datenset aus dem Jahr 2017) sind die jahrlichen
Kosten fiir die Stromversorgung liber die Strombdrse (Fall 1 - BAU) mit 76.467 €/a am giinstigsten und fiir die
Kombination PV-Anlage mit Batterie mit 245.991 €/a am teuersten (Fall 2). Jedoch fallt bei der
Wiederverstromung durch die Batterie (Fall 2) mengenmaRig am meisten Strom an. Vom gesamten
Jahresstrombedarf von 2.099 MWh werden 376 MWh in Fall 2 mit Batterie (18 %), 369 MWh in Fall 3 mit
Brennstoffzelle (18 %), 368 MWh in Fall 4 mit Hochtemperaturbrennstoffzelle (18 %) und 366 MWh in Fall 5
mit H2-BHKW (17 %) durch die PV-Anlage und die Stromspeicherung abgedeckt. Der Rest muss an der
Strombdrse eingekauft werden. Hersteller von Wasserstoffsystemen fiir die Quartiersanwendungen
empfehlen den Einsatz von Elektrolyseuren bei einer PV-Leistung von = 10 kWp.

Wasserstoff versus Batterie als Stromspeicher

Die unterschiedlichen Vor- und Nachteile eines Elektrolyseurs gegeniiber einem Photovoltaik-
Batteriespeicher sind:

= Die Batterie ist ein hervorragender Kurzzeitspeicher. Mit der bewahrten Batterietechnologie wird der
Solarstrom vom Tag gespeichert und am Abend nutzbar gemacht.

= Die Batterie ist eine hervorragende Leistungsreserve, da die Wirkungsgrade deutlich hoher als bei einem
Elektrolyseur sind.

= Der Elektrolyseur hat groRere Speicherkapazitiat auf weniger Raum. In Einfamilienhdusern werden in
der Regel Batteriespeicher mit einer nutzbaren Kapazitat von 5 - 20 kWh verbaut. Als Faustregel lasst sich
festhalten, dass ein Photovoltaik-Batteriespeicher etwa eine kWh Speicherkapazitat pro kWp Photovoltaik-
Leistung besitzen sollte, weil es sonst wirtschaftlich, technisch und auch vom Platz her kaum sinnvoll ist.
Elektrolyseure fiir die Hausanwendung konnen bis zu 1.500 kWh speichern.

= Elektrolyseure haben geringere Speicherkosten pro kWh.
= In Photovoltaik-Batteriespeichern kommt es zur Selbstentladung.

Fiir groRe Energiemengen, die Uiber langere Zeitrdume gespeichert werden sollen, ist die Batterie aufgrund
der spezifischen Speicherkosten, der Energiedichte und der Selbstentladung ungeeignet. Um den fehlenden
Solarertrag im Winter auszugleichen, wird damit ein Langzeitspeichersystem benétigt, das grofe
Energiemengen Uber lange Zeitraume speichern kann.

(Ab-)Warmeproduktion

Bei einem Durchschnittsfernwarmepreis von 7 ct/kWh sind die jahrlichen Kosten fiir die Warmeversorgung
fiir die Kombination PV-Anlage mit Hochtemperaturbrennstoffzelle mit 297.884 €/a (Fall 4) am giinstigsten
und Uber den Fernwarmemarkt (Fall 1 und Fall 2) mit 298.340 €/a am teuersten. Vom gesamten
Jahreswarmebedarf von 4.262.007 kWh werden 6.241 kWh durch die Abwarme des Elektrolyseurs und der
Brennstoffzelle in Fall 3 (0,15 %), 6.525 kWh durch die Abwarme des Elektrolyseurs und der
Hochtemperaturbrennstoffzelle in Fall 4 (0,15 %) und 8.035 kWh durch die aktive Warmeerzeugung des
BHKW in Fall 5 (0,19 %) abgedeckt. Der Rest muss als Fernwarme zugekauft werden.
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Werden Strom und Warmekosten pro Jahr zusammengerechnet, ist Fall 1 (BAU) der giinstigste und Fall 2
(PV + Batterie) der teuerste.

Das gewahlte Quartier kommt im Ergebnis auf zu wenig PV-Leistung pro Jahr. Bei insgesamt 14.196 kWh pro
Jahr kommt man bei der Hochtemperaturbrennstoffzelle nur auf ca. 1.500 VLS, was sich erheblich auf die
Wirtschaftlichkeit auswirkt. Die Hochtemperaturbrennstoffzelle muss immer mit einer Grundlast von 30 %
betrieben werden und darf nicht abgeschaltet werden.

In der Quartiersanwendung bieten sich Hochtemperaturbrennstoffzellen (SOFC) als Losungsoption an, die in
Verbindung mit dem vorhandenen Gasverteilnetz ein dezentrales Energieversorgungsnetz auch zusammen
mit virtuellen Kraftwerken bilden kénnen.

Der elektrische Wirkungsgrad betragt flr die Brennstoffzelle 70 %, fiir die Hochtemperaturbrennstoffzelle
60 % und fiir das BHKW 40 %. Die verbleibende Energie kann Uiberwiegend in Form von Warme
riickgewonnen werde. Aufgrund der hohen Betriebstemperatur der SOFC-Systeme von ca. 800 °C kann die
Warme vielfach genutzt werden (Effizienzhaus-online), wie z. B.

= in Nah-/Fernwarmekonzepten,

= inindustriellen und gewerblichen Anwendungen,

= fiir Gewerbe, Handel, Dienstleistungen,

= zur Kalteerzeugung liber Adsorptionskaltemaschine sowie

= durch Nutzung der Abwarme flir Warmepumpenanwendungen.

Im Vergleich dazu betragt die Abwarme einer herkdmmlichen Brennstoffzelle 80 °C und des Elektrolyseur
60 - 70 °C (Effizienzhaus-online).

Damit konnen spezifische Losungen fiir die notwendige Sektor-Kopplung gerade in Quartiersanwendungen
realisiert werden. Die Verkniipfung, d. h. ,,Hybridisierung“ der Energiesysteme in Gebduden, Gewerbe u. A. ist
ein elementarer Schritt, um eine effiziente Energieversorgung auf Basis von EE-Strom und EE-Warme zu
erreichen. Voraussetzung fiir den Einsatz von stationadren Brennstoffzellen ist die Bereitstellung von
Wasserstoff z. B. iber das bestehende Gasverteilnetz, in Tankwagen oder auch durch dezentrale Elektrolyse.

Die Flexibilitat von SOFC-Brennstoffzellen, neben Wasserstoff auch Erdgas und Biogas als Energietrager
nutzen zu kdnnen, ermoglicht einen zeitnahen Hochlauf von sogenannten ,,H2-Ready-Anlagen®, die
entsprechend der Verfligbarkeit der Energietrager flexibel angepasst werden kdnnen.

Die Verbreitung des vorhandenen Gasverteilnetzes ermdglicht eine zukunftsfahige Sanierung von
Bestandsgebaduden und eine innovative Gestaltung der Energieversorgung bei Neubauten sowie auch die
Umstellung von Produktionsprozessen bei Gewerbe, Handel und Dienstleistungen auf erneuerbare Energien.

Zentrales Ergebnis ,Saisonale Wasserstoffspeicher im Quartier”

* Fiir die Nutzung von Uberschussstrom aus einer PV-Anlage im Quartier fiihrt das Geschaftsmodell in
dem die Wasserstofferzeugung mit Druckspeichern und der Riickverstromung mit einer Brennstoffzelle
kombiniert wird zu den vergleichsweise geringsten jahrlichen Gesamtkosten flir Strom und Warme. Nur
wenig teurer kommt der Einsatz von einem BHKW statt der Brennstoffzelle oder der Riickverstromung
mit einer Hochtemperaturbrennstoffzelle. Der Einsatz von Batterien zur Nutzung des Uberschuss-
stroms flihrt dagegen zu erheblich hoheren Gesamtkosten fiir Strom und Warme.
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Saisonale Wasserstoffspeicherung im Eigenheim
Hintergrund

Die Wirtschaftlichkeit in der Quartiersanwendung ist durch die limitierte Dachflache im Verhaltnis zur hohen
Abnehmerzahl begrenzt. Das liegt vor allem daran, dass die Amortisation solcher wasserstoffbasierten
saisonalen Stromspeicher stark vom Stromverbrauch in den Gebduden abhangt. Hersteller solcher Systeme
geben einen Amortisationszeitraum von 15 bis 30 Jahren an. Die Amortisationszeit wird ebenfalls stark von
der Verfiigbarkeit von Bundes- und Landesférderungen beeinflusst (Kapitel 6).

Das Potenzial fiir den Einsatz von wasserstoffbasierten Heimspeichersystemen in Deutschland ist im
Gegensatz dazu jedoch bereits heute sehr grof3. Allein in Deutschland gibt es rund 16 Mio. Ein- und
Zweifamilienhduser. Jedes Jahr werden mehr als 100.000 Eigenheime neu gebaut. Dazu kommen noch
Mehrfamilienhduser sowie Gewerbeimmobilien. Der Einbau kann unmittelbar erfolgen, d. h.
Genehmigungsverfahren sind hierfiir nicht erforderlich.

Methodik und Annahmen

Auch fiir das Einfamilienhaussegment wurden in der Studie zwei verschiedene Geschaftsmodelle untersucht.
Dabei wurde in Fall 1 die Installation einer PV-Anlage mit 10,54 kW, angenommen, die insbesondere in den
sonnenarmen Wintermonaten durch den Netzbezug von Strom unterstiitzt werden muss. Im ersten Fall
erfolgte die Warmebereitstellung des Einfamilienhauses ausschlief3lich mit Erdgas.

Im Fall 2 wurde zusatzlich zur PV-Anlage ein Elektrolyseur, welcher den erzeugten Uberschussstrom der PV-
Anlagen in den Sommermonaten in Wasserstoff umwandelt und in einem Druckspeicher zwischenlagert,
dimensioniert. Fiir die sonnenarmen Wintermonate wurde der erzeugte Wasserstoff iber eine
Brennstoffzelle riickverstromt. Die entstehende Abwarme des Elektrolyseurs und der Brennstoffzelle konnte
dabei teilweise fiir die Warmebereitstellung des Haushalts genutzt werden und so die Warmeversorgung mit
Erdgas erganzen.

Die Charakteristika und Kenndaten des in diesem Geschafsmodell betrachteten Einfamilienhauses werden in
Tabelle 27 aufgefiihrt.

Tabelle 27: Kenndaten des modellierten Einfamilienhauses

Annahmen
Eigenschaften Einfamilienhaus
Personen im Haushalt 4
Wohnfldche (m?) 100
Elektrische Warmwasseraufbereitung Ja
Zur Verfiigung stehende Dachflidche (m?) 100

1990-2000
Gebaudestandard bzw. Baujahr des EFH

KfW-Effizienzhaus 70
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Aufbauend auf den angenommenen Kenndaten des Einfamilienhauses aus Tabelle 27, ergibt sich ein
jahrlicher Strombedarf von 5.500 kWh und ein jahrlicher Warmebedarf zwischen 6.000 und 10.000 kWh, je
nach Gebiudestandard und Baujahr des Objekts (Weiflbach und Wagener 2022). Eine Ubersicht des Strom-
und Warmebedarfe fiir EFH kann Tabelle 28 entnommen werden.

Tabelle 28: Jahrliche Strom- und Warmeverbrauchsmengen des Einfamilienhauses

Werte

Energieverbrdauche EFH

Jahrlicher Strombedarf (kWh/a) 5.500

10.000 (1990-2000)

Jahrlicher Warmebedarf (kWh/a)
6.000 (KfW-Effizienzhaus 70)

Grundlage fiir die Auslegung der PV-Anlage ist dabei der jahrliche Strombedarf des Einfamilienhauses. Die

Dimensionierung der PV-Anlage wird anhand individueller Faktoren wie bspw. der Lage bzw. dem regionalen

Energieertrag, der Dachneigung und der zur Verfiigung stehenden Dachflache bestimmt und fallt
dementsprechend fiir jedes Objekt anders aus (enerix Alternative Energietechnik 2022). Die Deckung
taglicher Schwankungen bei Bedarf und Versorgung, die insbesondere in den Morgen- und Abendstunden
auftreten kdonnen, wenn der PV-Ertrag noch sehr gering ist, wird durch einen Kurzzeit-Batteriespeicher
Uberbriickt (Fuchs 2020). Die Anschaffung eines saisonalen Wasserstoffspeichersystems (Fall 2) ist in der
Praxis aus technischen und 6komischen Gesichtspunktes erst ab einer PV-AnlagengroRe von mind. 10 kW,
sinnvoll. Die Berechnung und Auslegung der PV-Anlage und Batterie beruht auf diesen Annahmen und kann
der nachfolgende Tabelle 29 entnommen werde.

Tabelle 29: Auslegung und Dimensionierung der Photovoltaikanlage fiir ein Einfamilienhaus

Annahmen
Eigenschaften der PV-Anlage
PV-Faktor (%) 175
Benotigte Stromproduktion der PV (kWh/a) 9.625
Bundesland Berlin/ Brandenburg
Regionaler Energieertrag (kWh/ kWp*a) 1.012,5
Modulausrichtung Siid-Ost/ West (%) 50
Dachneigung (%) 60
Personlicher Abweichungswert (%) 90,0
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Personlicher Energieertrag (kWh/ kWp*a) 911,3
Leistung der PV (kWp) 10,56
Bendétigte Dachfliche fiir die PV (m?) 74
Batterie fiir den Tagesbedarf (kWh) 8

Aufbauend auf der Auslegung der PV-Anlage und den Verbrauchen des Einfamilienhauses ergibt sich das in
Abbildung 28 dargestellte Stromerzeugungs- und -verbrauchsprofil fiir das betrachtete Objekt. Hierbei zeigt
sich, dass durch die PV-Anlage und Batterie eine Eigenbedarfsdeckung mit Strom von Mérz bis September
méglich ist. Dariiber hinaus kénnen anfallenden Uberschiisse entweder in das Stromnetz eingespeist (Fall 1)
oder genutzt werden, um Wasserstoff per Elektrolyse zu erzeugen (Fall 2). Durch den steigenden Strom-
bedarf im Haushalt und die nachlassenden PV-Ertrage in den dunklen Wintermonaten (Oktober bis Februar)
schafft es die PV-Anlage inkl. Batterie nicht mehr den Bedarf vollstandig abzudecken. In diesen Monaten
muss zusatzlicher Strom aus dem Netz bezogen werden (Fall 1). Alternativ kann der aus dem
Uberschussstrom erzeugte Wasserstoff im Sommer in einer Brennstoffzelle riickverstromt und fiir die
Eigenversorgung genutz werden (Fall 2).
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Abbildung 28: Monatliche Verteilung der Stromerzeugung durch die PV-Anlagen und des Stromverbrauchs des Einfamilienhauses.
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Die Dimensionierung und Wirtschaftlichkeitsberechnung des saisonalen Stromspeichers (Fall 2), die aus

einem Elektrolyseur, einem H2-Druckspeicher und einer Brennstoffzelle besteht, kann Tabelle 30 und Tabelle

31 entnommen werden. In der Praxis ist fiir die Steuerung und Regelung der Anlagenkombination des

saisonalen Stromspeichers ein softwarebasiertes Energiemanagementsystem notwendig um ein flexiblen

Betrieb der Anlagen zu ermdglichen. Aus Griinden der Komprimitat verzichtet die vorliegende Studie auf die

Einbindung eines komplexen Energiemanagementsystems und unterstellt einen konstanten Betrieb des

Elektrolyseurs in der Zeit von Anfang Méarz bis Ende September und der Brennstoffzelle von Anfang Oktober

bis Ende Februar. Die ermittelten, geringen Kapazitat fiir den Elektrolyseur und die Brennstoffzelle, sowie

das bendtigte Volumen des Druckspeichers ist auf die vereinfachte Betriebsweise der Anlagenkombination

zurlickzufiihren. Die Annahmen fiir den Wirkungsgrad des Elektrolyseurs und der Brennstoffzelle beruhen

auf Tabelle 26.

Tabelle 30: Technische Kennzahlen zur Auslegung von Elektrolyseur, H2-Druckspeicher und der Brennstoffzelle

Fall 1: PV-Anlage +

Fall 2: PV-Anlage +

Netzbezug Elektrolyseur + BZ
Ermittlung der Energiedifferenz
Uberschussstrom durch PV (Sommer) (kWh) 5.032 5.032
Strommangel (Winter o. Elektrolyse) (kWh) 907 907
Bendtigte Strommenge zur Deckung des Mangels ) 2314
durch Elektrolyseur und BZ + 25%-Puffer (kWh)
Wasserstoffmenge nach Elektrolyse (kWh) - 1.620
Strommenge nach H2-Riickverstromung durch BZ
(kwh) - 1.134
Reststrom (kWh) - 2.945
Dimensionierung Elektrolyseur, Stromspeicher und Brennstoffzelle
Volllaststunden Elektrolyseur (h) - 5.040
Elektrolyseurkapazitat (kW) - 0,46
Jahrliche Abwiarmemenge des Elektrolyseurs (kWh) | - 462,73
Speichervolumen des Druckspeichers, 200 bar (m?) | - 3
Volllaststunden Brennstoffzelle (h) - 3.600
Brennstoffzellenkapazitit (kW) - 0,45
Jahrliche Abwarmemenge BZ (kWh) - 324
Gesamte Abwarmemenge (EL+BZ) (kWh) - 787

Die abgebildeten Annahmen fiir die Anlagenkombination des saisonalen Stromspeicher in Tabelle 31

stammen ebenfalls aus Kapitel 7.6 (saisonale Wasserstoffspeicher im Quartier). Die dort zugrunde gelegten

wirtschaftlichen Annahmen beziehen sich auf die Versorgung von Quartierskonzepten und kénnen fiir

kleinere Bedarfseinheiten wie sie Einfamilienhauser darstellen, teurer ausfallen.
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Tabelle 31: Wirtschaftliche Kennzahlen fiir die PV-Anlage, den Elektrolyseur, den H2-Druckspeicher und die Brennstoffzelle

Fall 1: PV-Anlage +

Fall 2: PV-Anlage +

Netzbezug Elektrolyseur + BZ

Investitions- und Betriebskosten Strom, PV-Anlage und Erdgas

CAPEX PV-Anlage (€/kWp) 1.500

OPEX PV-Anlage (% of CAPEX p.a.) 4,17

CAPEX Batterie (€/kWh) 625

Grundpreis Okostrom (€/m) 10

Arbeitspreis Okostrom (€/kWh) 0,50

Angenommene jahrliche Strompreissteigerung (% p.a.) 4,32
Einspeisevergiitung Strom (€/kWh) 0,071

Erdgaspreise fiir Haushalte im Jahr 2023 (€/kWh) 0,18

Investitions- und Betriebskosten fiir saisonalen Stromsp
Brennstoffzelle)

eicher (Elektrolyseur, H2-Druckspeicher und

CAPEX Elektrolyseur (€/kW) - 1.500
CAPEX H2-Druckspeicher (€/m?) - 2.000
CAPEX Brennstoffzelle (€/kW) - 2.000
OPEX Anlagen saisonaler Stromspeicher } 9
(Ely, H2-Speicher, BZ) (% of CAPEX p.a.)

Nutzungsdauer und WACC

Kalkulatorischer Zinssatz (%) 2
Nutzungsdauer Anlagen saisonaler Stromspeicher (a) 20

Betriebswirtschaftliche Betrachtung

Im Rahmen der Kostenvergleichsrechnung ergeben sich dabei die folgenden Ergebnisse fiir ein

Einfamilienhaus mit Baujahr zwischen 1990 - 2000. Fiir Fall 1 belaufen sich die jahrlichen Kosten der

Energieversorgung auf knapp 4.065 € (Fall 1) gegenliber Kosten von 3.800 € fiir die Variante mit saisonalem
wasserstoffbasierten Stromspeicher (Fall 2) wie Abbildung 29 verdeutlicht. Zusatzlich kann die Anschaffung
eines Brennstoffzellensystems in Bestandsgebauden iiber die ,,Bundesférderung fiir effiziente Gebaude®
(BEG) gefordert werden (s. Kapitel 6.2), was zu einer weiteren Reduzierung der Energieversorgungskosten
flihren wiirde. Der Stromabdeckung des Einfamilienhauses liegt fiir Fall 1 bei 83 % und kann durch den
saisonalen Wasserstoffspeicher (Fall 2) auf 100 % gesteigert werden. Zusatzlich kann mit der entstehenden

Abwarme des saisonalen Stromspreichers (Elektrolyseur und Brennstoffzelle) rd. 8 % des jahrlichen

Warmebedarfs gedeckt werden.
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KOSTENVERGLEICH ZWISCHEN FALL 1 UND FALL 2

Fall 1: Fall 2:
PV-Anlage + Netzbezug PV-Anlage + Elektrolyseur +

Brennstoffzelle
L4064, 78 €

4.000€

3.793,44 €

3.500¢€

3.000€

2.500€

2.000¢€

1.500€

JAHRLICHE KOSTEN IN €/a
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m WACC

mm Betriebskosten (OPEX)
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Abbildung 29: Kostenvergleich fiir Fall 1 und Fall 2 bei einem Einfamilienhaus mit Baujahr zwischen 1990 und 2000.

Fir ein Einfamilienhaus nach dem KfW- Effizienzhaus 70 Standard liegen die Kosten fiir die
Energieversorgung fiir Fall 1 bei jahrlich rund 3.340 € und fiir die Variante mit wasserstoffbasierten
Stromspeicher bei knapp 3.070 €, wie Abbildung 30 zeigt. Zusatzlich kdnnen auch hier die Anschaffung eines
Brennstoffzellensystems in Bestandsgebduden lber die ,,Bundesforderung fiir effiziente Gebaude* (BEG)
geférdert werden (s. Kapitel 6.2) was zu einer weiteren Reduzierung der Energieversorgungskosten fiihren
wirde. Der Stromabdeckung des Einfamilienhauses liegt fiir Fall 1 ebenfalls bei 83 % und und kann durch
den saisonalen Wasserstoffspeicher (Fall 2) auf 100 % gesteigert werden. Bei einem Einfamilienhaus mit dem
KfW-Effizienzhaus 70 Standard kann mit der entstehenden Abwarme des saisonalen Stromspreichers
(Elektrolyseur und Brennstoffzelle) zusatzlich sogar rd. 13 % des jahrlichen Warmebedarfs gedeckt werden.
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KOSTENVERGLEICH ZWISCHEN FALL 1 UND FALL 2
Fall 1: Fall 2:
PV-Anlage + Netzbezug PV-Anlage + Elektrolyseur +
Brennstoffzelle

3.500€ 333878 ¢
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Abbildung 30: Kostenvergleich fiir Fall 1 und Fall 2 bei einem Einfamilienhaus mit dem KfW Effizienzhaus 70 Standard.

Zentrales Ergebnis ,Saisonale Wasserstoffspeicher im Eigenheim"

= Bei einem Einfamilienhaus mit Baujahr zwischen 1990 und 2000 sind die jahrlichen Kosten fiir die
Strom- und Warmeversorgung bei einer Nutzungsdauer der Anlagen von 20 Jahre knapp 4.060 € fiir
den Fall, dass die Versorgung des Einfamilienhauses mit selbsterzeugtem Strom aus einer PV-Anlagen
getatigt wird, die in sonnenarmen Perioden durch den Netzbezug von Okostrom ergénzt wird.
Anfallende Stromiberschiisse in den Sommermonaten werden veraufRert. Zusatzlich wird fiir die
Warmeversorgung des Hauses Erdgas als Energietrager bezogen (Fall 1). Wenn der anfallende
Stromiiberschuss mittels eines Elektrolyseurs, eines H2-Druckspeicher und einer Brennstoffzelle zur
Stromdeckung in sonnenarmen Monaten genutzt wird kdnnen die jahrlichen Kosten fiir die Strom- und
Warmeversorgung auf und ca. 3.800 € reduziert werden (Fall 2). Die Ergebnisse basieren auf einem
statischen Modell und konnen als initialer Indikator gewertet werden.

— Bei einem Einfamilienhaus mit dem KfW Effizienzhaus 70 Standard liegen die jéhrlichen
Kosten fiir die Strom- und Warmeversorgung bei einer Nutzungsdauer der Anlagen von 20
Jahre bei 3.340 € fiir Fall 1 und ca. 3070 € fiir Fall 2.
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7.7 Wasserstoffbasierte Prozesswiarme
Hintergrund

Fast 70 % der genutzten Energie des Industriesektors entfallt in Deutschland auf die Erzeugung von
Prozesswarme. Die Anforderungen und Anwendungsbereiche sind vielfaltig. Charakteristisch ist die
Prozesstemperatur. Diese kann je nach Anwendung weniger als 100°C bis tiber 1.500 °C betragen.
Insbesondere die Bereitstellung von Hochtemperaturwarme, die Anwendungen mit Temperaturen uber
400 °C benotigen, wie dies bspw. in Schwerindustrien wie Stahl, Glas oder Zement der Fall ist, ist dabei sehr
energieintensiv und wird derzeit meist durch Verbrennung von fossilen Brennstoffen wie Erdgas oder Kohle
erzeugt.

Das vielfach erforderliche Temperaturniveau von bis zu und in einigen Anwendungen sogar liber 1.500°C
konnte durch Bioenergie erreicht werden, insbesondere durch die Verbrennung fester Biomasse statt
konventioneller, kohlenstoffhaltiger fester Brennstoffe, wenn diese in vergleichbarer Qualitat mit dem
fossilen Brennstoff und in ausreichender Menge zur Verfligung steht, womit in Zukunft jedoch nicht zu
rechnen ist. Der kosteneffiziente Einsatz ist malRgeblich von der Verfiigharkeit abhangig, die sich oft als
signifikantes Hindernis erweist. Bei niedrigeren Temperaturen und gasbefeuerten Prozessen bietet sich die
Nutzung von Biomethan an, da die Erzeugung von Prozesswarme nicht nur eine Frage der
Prozesstemperatur, sondern auch der Energiedichte ist (DBFZ & dena 2022).

Die Elektrifizierung der Prozesswarme ist fiir viele Anwendungen moglich, aber vor allem beim Umbau
bestehender Werksinfrastrukturen sehr herausfordernd, nicht nur finanziell, sondern auch raumlich. Es ist
daher vermeintlich einfacher das Gas der bestehenden gasbasierten Anlagen zu substituieren bzw. den
Brenner zu tauschen und einen bivalenten Brenner einzusetzen. Dariiber hinaus sind strombasierte
Technologien gegenwartig vielfach noch in ihren Anwendungsmaoglichkeiten begrenzt, sodass insbesondere
hohe Prozesstemperaturen und die fir groRe Produktionskapazitdten benétigten hohen Energiedichten
nicht oder nur bedingt bereitgestellt werden konnen (Fleiter et al. 2022).

Fir die Defossilisierung eines Industriewerks bedarf es zundchst einer Energiestrategie fiir den
entsprechenden Standort. Eine solche Strategie sollte u. a. untersuchen, welcher Energietrager ab wann
verflighar ist und was bendtigt wird, um diesen am Industriestandort bereitzustellen. Dariiber hinaus sind
die technischen Charakteristika des Anlagenparks eines Standorts zu beachten. Unterschiedliche Branchen
sind durch unterschiedliche produktspezifische Prozessketten und Prozessschritte charakterisiert, die mit
unterschiedlicher Anlagentechnik umgesetzt werden. Die Entscheidung welche Technologie am
geeignetsten ist muss bei Prozesswarme sehr spezifisch gefallt werden. Eine Generalisierung ist hier nur sehr
begrenzt moglich.

Die Betriebsweise und Charakteristika der Anlagen unterscheiden sich hinsichtlich des hergestellten
Produktportfolio und der eingesetzten Beheizungstechnologien. In einer umfangreichen Studie des
Umweltbundesamtes (Fleiter et al. 2022) zu den Moglichkeiten einer CO,-neutralen Prozesswarmeerzeugung
in Deutschland wurde der Anlagenpark fiir ausgewahlte Branchen der Metall- und Mineralindustrie
analysiert. Darin wurden fiir 13 Industriebranchen (u.a. Warme- und Gliih6fen Stahl-Walzwerke, Giel3erei-
Industrie, NE-Metallindustrie, Glasindustrie, Kalkindustrie, Zementindustrie und die Papier- und
Chemieindustrie) insgesamt 26 Prozessketten und 30 Produkte betrachtet sowie liber 60 energieintensive
Prozessschritte identifiziert, fir die aus 75 Anlagentypen insgesamt ca. 50 Technikbeispiele fiir weitere
Betrachtungen ausgewahlt wurden.
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Grundsatzlich ist der Anlagenpark sehr heterogen. Der liberwiegende Anteil der Anlagentypen ist dabei fossil
mit Erdgas oder festen Brennstoffen beheizt (> 88 % in der Metall- und > 99 % in der Mineralindustrie). Dabei
unterscheiden sich die prozessspezifischen Anlagentypen signifikant in ihren charakteristischen Kennzahlen
wie Anlagendurchsatz (vielfach <20 t/h in vielen Anwendungen der Metall- und Mineralindustrie bis zu

Uber 500 t/h in der Dampferzeugung), Anlagenleistung (< 20 MW in vielen Anwendungen der Metall- und
Mineralindustrie bis zu 400 MW in der Dampferzeugung) und Prozesstemperatur (< 250 °Cin der
Dampferzeugung und liber 1.500 °C in der Mineralindustrie). Der Einsatz von Wasserstoff ist dabei flir eine
Vielzahlinsbesondere der konventionell mit Erdgas beheizten Anlagentypen denkbar. Forschungs- und
Entwicklungsbedarf besteht jedoch in der Erprobung des Gesamtsystems vornehmlich in Bezug auf die
Produktqualitat. So besitzen einzelne Anlagenkomponenten, wie bspw. Brenner fiir den Einsatz von
Wasserstoff, bereits einen hohen Technologiereifegrad, wohingegen das Gesamtsystem mit seinen
prozessspezifischen Charakteristika, insbesondere der Einfluss auf die Produktqualitat fiir die betrachteten
Anwendungen im Rahmen der Studie, liberwiegend mit einem Technologiereifegrad TRL < 5 eingestuft wird,
mit Ausnahme der Dampferzeugung (TRL =9, hier ist der Einfluss auf Prozess und Produkt weniger relevant)
(Fleiter et al. 2022). Mit entsprechendem Forschungs- und Entwicklungsaufwand ist jedoch mit einer raschen
Weiterentwicklung hin zur industriellen Anwendung zu rechnen, wobei fiir den Betrieb entsprechende
Mengen an Wasserstoff zur Verfligung stehen muss. Die Studie kommt aber auch zu dem Schluss, dass
Power-to-Heat (PtH)-Technologien, also eine direkte Elektrifizierung der Anlagen in vielen Fallen vor allem
unter Berlicksichtigung der Herstellungskette energetisch vorteilhaft ist und die Anwendung von Wasserstoff
insbesondere in Hochtemperaturanwendungen mit hohen Kapazitaten technische Vorteile birgt.

Die hohe Heterogenitat der Anlagenparks macht eine Vergleichbarkeit der industriellen Prozesswarme sehr
komplex (Fleiter et al. 2022). Daher besitzen die Aussagen auf Basis eines spezifischen Fallbeispiels keine
Allgemeingiiltigkeit.

Methodik und Annahmen des Fallbeispiels

Im Folgenden wird daher der Einsatz von Wasserstoff fiir die Prozesswdrme einer Lackieranlage in der
Automobilindustrie beispielhaft beleuchtet. Wie Abbildung 31 zu entnehmen ist, handelt es sich um die
Technologie bivalenter Geblasebrenner. Dieser ist sowohl mit Erdgas als auch mit reinem Wasserstoff zu
betreiben. Aufgrund der hohen Spezifizitat solcher Industrieprozesse wird in diesem Kapitel von einer
generalisierbaren Rechnung abgesehen und stattdessen eine qualitative Diskussion der Kostenfaktoren
anhand einer beispielhaften Lackiererei durchgefiihrt.
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Abbildung 31: Business Model Canvas fiir das Geschaftsmodell ,Wasserstoffbasierte Prozesswarme“ am Beispiel der Lackierung in der

Automobilindustrie.

Die beispielhafte Lackiererei benotigt derzeit Strom, Warme und Erdgas, siehe Abbildung 32. Um den Weg zur
Klimaneutralitdt in einer bestehenden Lackiererei zu beschreiten ist die Substitution von Erdgas durch
Wasserstoff eine umsetzbare Option. Lackierereien werden im Schichtbetrieb 24h am Tag, 5 Tage die Woche
betrieben. Daher ist eine kontinuierliche Zulieferung von Wasserstoff notwendig. Das dezentrale
Wasserstoffkonzept fiir diese beispielhafte Lackiererei sieht die lokale Produktion von Wasserstoff und den
Transport mittels einer lokalen Pipeline vor.

STROMBEZUG GRUN: 141,3
STROM: 197,1

STROMBEZUG: 167,8

ANDERE: 249,5

WARME: 60,7

Gas: 53
Waérme: 17,5
Strom: 40

GAS: 74,9 LACKIEREREI: 110,5

GASBEZUG: 192,2

Abbildung 32: Energieverbrauch einer beispielhaften Lackiererei als Teil eines Industriestandorts in der Automobilindustrie.
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Der Lackierungsprozess besteht aus den Schritten, die Abbildung 33 zu entnehmen sind. Im gesamten
Lackierprozess gibt es eine Vielzahl von Brennern, die an die unterschiedlichen Anlagen angeschlossen sind
und derzeit mit Erdgas befeuert werden. Prozesswarme wird in zwei Schritten genutzt: Bei der Trocknung
(130 - 200 °C) nach jedem Prozessschritt sowie bei der thermischen Nachverbrennung (750 - 800 °C)
(Abbildung 33). In der Prozesskette des Lackierens wird Warme auf unterschiedlichen Temperaturniveaus
und in unterschiedlichen Mengen benoétigt, sodass auch Abwarme nicht kontinuierlich anfallt.

Thermische Thermische Thermische Thermische
Nachver- Nachver- Nachver- Nachver-
brennung brennung brennung brennung
750 - 800 °C 750-800°C 750 - 800 °C 750 - 800 °C
Kathodisches Dichten/ Hohlraum-

L . Lack- .
Tauchlackierung Trocknen Dammern Trocknen apnlikation Trocknen konservierung
(KTL) (PVC) PP (HRK)

200 °C 160 °C 130°C

Abbildung 33: Prozessschritte des Lackierprozesses

Betriebswirtschaftliche Betrachtung

Um die Wirtschaftlichkeit einer Umriistung von Erdgas auf Wasserstoff zu bestimmend sind die folgenden drei
Kostenfaktoren entscheidend, deren mogliche Entwicklungen nachfolgend diskutiert werden.

= CAPEX bivalenter Gebldsebrenner: Ein Erdgas Brenner ist mit einem CAPEX-Aufwand von ca. 20.000 €/MW
verbunden und hat eine Lebensdauer von 25-30 Jahre (Fenchel 2022). Fiir einen wasserstoffbasierten,
bivalenten Geblasebrenner muss derzeit ein um ca. Faktor 3 erhohter CAPEX unterstellt werden.

= CAPEX Systemintegrationskosten bivalenter Geblasebrenner: Beim Umstieg auf bivalente
Gebladsebrenner muss eine lokale Wasserstoffinfrastruktur aufgebaut werden und entsprechend eine
Einmal-Investition in den Umbau getatigt werden. Die Kosten hierfiir sind sehr spezifisch und kénnen nicht
generalisiert werden. Kosten fiir lokale Wasserstoffpipelines sind in Kapitel 7.4 erlautert.

= OPEX: Im Betrieb von Brennern fallen fixe und variable Wartungskosten (ca. 2 % des CAPEX),
Brennstoffkosten sowie beim Betrieb mit Erdgas EU-ETS Zertifikatskosten an. Der bivalente
Geblasebrenner kann mit einer variablen Wasserstoff-Beimischung von 0 bis 100 % betrieben werden
(Fenchel 2022).

Die CAPEX von bivalenten Geblasebrennern werden voraussichtlich in den kommenden Jahren fallen.
Derzeit ist ein solcher bivalenter Geblasebrenner zwar auf dem Markt verfligbar, wird jedoch noch in sehr
kleinen Stiickzahlen gefertigt. Da Geblasebrenner durchaus in vielen Industrieprozessen eingesetzt werden,
bzw. eingesetzt werden kdnnten ist damit zu rechnen, dass Skaleneffekte einsetzen werden. Da
Geblasebrenner von den Malken her transportierbar sind, ist mit einem globalen Wettbewerb und
entsprechend einer globalen Lernkurve bei den CAPEX zu rechnen. Wenn international PolitikmalRnahmen
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fiir die Defossilierung von Industrieprozessen umgesetzt werden ist hier grundséatzlich mit einer Reduktion
der CAPEX von bivalenten, 100% wasserstoff-fahigen Geblasebrennern zu rechnen.

Dagegen ist bei den CAPEX fiir die lokale Systemintegration der bivalenten Geblasebrennern nicht mit einer
Reduktion zu rechnen. Kosten, die hier anfallen sind zu einem grofien Teil fiir BaumalRnahmen veranschlagt.
Die Umriistung auf Wasserstoff wird immer mit Mehrkosten gegeniiber dem Weiterbetrieb mit Erdgas
verbunden sein, da eine neue Infrastruktur verlegt werden muss. Moglicherweise kdnnen, je nach
Gegebenbheit vor Ort, erhebliche Teile der Erdgasinfrastruktur genutzt werden. Das héngt aber von den
lokalen Gegebenheiten ab, sowie den Moglichkeiten des Umstiegs auf Wasserstoff bei anderen
Prozessschritten, die derzeit mit Erdgas befeuert werden.

Der maRgebliche Faktor fiir die Wirtschaftlichkeit von wasserstoffbetriebenen, bivalenten Geblasebrennern
ist die relative Entwicklung der OPEX, und zwar insbesondere der Brennstoffkosten und der EU-ETS
Zertifikatskosten. Bis die Gestehungskosten von griinem Wasserstoff sinken ist es vergleichsweise
wirtschaftlicher, ein CO,-Zertifikat zu erwerben und weiterhin Erdgas einzusetzen. Je schneller Erdgas teurer
wird, entweder auf Grund steigender Marktpreise oder steigender Zertifikatskosten, und je schneller griiner
Wasserstoff verfligbar und giinstiger wird, desto schneller ist die Umriistung zu bivalenten Geblasebrennern
wirtschaftlich. Ein weiterer, jedoch groflenordnungsmaRig geringerer Wirtschaftlichkeitsfaktor fiir bivalente,
wasserstoffbetriebene Geblasebrenner ist eine eine hohere Effizienz durch eine verfeinerte Steuerung sowie
verringerte Emissionswerte (insbesondere NOx). Allerdings ist dazu noch weitere Forschung und Entwicklung
notwendig und gerade in der Anfangsphase des Markthochlaufs von bivalenten Geblasebrennern wiirden
diese Vorteile noch nicht unbedingt zum Tragen kommen.

Es muss festgestellt werden, dass derzeit in der beispielhaft analysierten Lackiererei die Investition in
bivalente Geblasebrenner im wasserstoffbetrieb nicht per se wirtschaftlich ist. Zudem muss die Investition in
einem grofReren dezentralen Wasserstoffkonzept verstanden werden, da ja eine lokale, kontinuierliche
Versorgung mit Wasserstoff notwendig ist. Um die Umriistung zu finanzieren miissen also entweder die
Zusatzinvestitionen von den Firmen im Sinne von Klimaschutzinvestitionen entweder ganzlich selbst
getragen werden, oder zu teilen durch Férderprogramme angereizt werden.

Nach MaRgabe des RePowerEU-Pakets miissen bis 2030 in der Industrie 78 % RFNBOs eingesetzt werden. Um
dieses Ziel zu erreichen ist das Setzen von Anreizen durch gezielte 6ffentliche Férdermittelprogramme
notwendig. Derzeit sind solche Fordermittelprogramme insbesondere fiir energieintensive Branchen wie
Stahl und Aluminium in der Diskussion. Energieintensive Prozessschritte von insgesamt weniger
energieintensiven Branchen werden noch nicht im erforderlichen Mafie adressiert. Um Klimaneutralitat zu
erreichen ist es dringend notwendig auch hier entsprechende Anreizprogramme aufzusetzen. Neben der
CAPEX- und OPEX-Forderung der Industrieprozesse selbst ist es auRerdem dringend erforderlich die lokale
Ansiedelung von Wasserstofferzeugung zu unterstiitzen. Denn so lange der kontinuierliche Bezug von
Wasserstoff aus einem Fernleitungsnetz nicht verfligbar ist, was noch einige Jahre der Fall sein wird, ist es
erforderlich die Umriistung auf wasserstoffbasierte Prozesswarmeerzeugung in einem grofieren lokalen
Wasserstoffkonzept zu verfolgen. Aufgrund der substantiellen Mengen von Wasserstoff, die z.B. eine
Lackiererei fiir den Betrieb von Geblasebrennern mit Wasserstoff erforderlich sind, ist eine lokale bzw.
regionale Produktion von Wasserstoff mit Pipeline-Anbindung notwendig. Daher muss zeitgleich mit der
Umriistung der Prozesswdrmeerzeugung die Investition in lokale Wasserstofferzeugung erfolgen. Die
Forderung von lokalen Wasserstoff-Hubs ist daher ein wichtiger Meilenstein auf dem Weg zur klimaneutralen
Industrie.
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Zentrales Ergebnis ,Wasserstoffbasierte Prozesswarme”

= Die Erfordernisse von Prozesswarmebereitstellung sind je nach Industrie und Standort sehr spezifisch
und kénnen nicht generalisiert werden. Im analysierten Fallbeispiel der wasserstoffbasierten
Bereitstellung von Prozesswarme fiir eine Lackiererei in der Automobilindustrie ist unter den
derzeitigen Bedingungen der Weiterbetrieb mit Erdgas am wirtschaftlichsten.

= Entscheidend fiir die zukiinftige Wirtschaftlichkeit von wasserstoff-basierter Prozesswarme im
analysierten Beispiel ist neben der Entwicklung der CAPEX der bivalenten Geblasebrennern, bei denen
mit globalen Skaleneffekten gerechnet werden kann, insbesondere die Entwicklung der OPEX in Form
von relativen Brennstoffkosten fiir Erdgas inklusive EU-ETS Zertifikaten bzw. lokal erzeugtem griinen
Wasserstoff.

Da nach MaRgabe des RePowerEU-Pakets bis 2030 in der Industrie 78 % RFNBOs eingesetzt werden
miissen, ist eine dezidierte Forderung von lokalen Wasserstoff-Hubs zur Verfligbarkeit von Wasserstoff
sowie CAPEX sowie ggf. OPEX von wasserstoffbasierten Prozesswarmetechnologien auch fiir
energieintensive Prozessschritte von insgesamt als nicht energieintensiv eingestuften Branchen
notwendig.
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8 Zusammenfassung der zentralen Ergebnisse

Die vorliegende Studie kommt bei der Analyse der sieben untersuchten beispielhaften Geschaftsmodelle zu
folgenden zentralen Ergebnissen:

Sanierung eines Windparks mit lokaler Wasserstoffproduktion

= Das Geschaftsmodell in dem ein Repowering des Windparks von 30% der urspriinglichen
Investitionskosten stattfindet ware bei einem durchschnittlichen Wasserstoffpreis ab 5 €/kg bei einem
durchschnittlichen Strompreis von bis zu 6 ct/kWh wirtschaftlicher als der Weiterbetrieb mit
Direktvermarktung.

Wasserstoffbasierte Stromspeicherung entsprechend §390 EEG

= Unter einer Reihe von Annahmen ergeben sich fiir das beispielhafte Geschaftsmodell durchschnittliche
Stromspeicherkosten zwischen 14,86 ct/kWh (Fall 2) bis 19,4 ct/kWh (Fall 1). Diese Kosten miissten von der
gleitenden Marktpramie gedeckt werden damit das Geschaftsmodell aus betriebswirtschaftlicher Sicht
rentabel ist.

Bereitstellung von Regelenergie durch flexible Elektrolyse

= Es lasst sich kein Geschaftsmodell fir flexible Elektrolyseure auf der Basis der Bereitstellung von
Regelenergie aufbauen, auch wenn die Abwarme des Elektrolyseurs und der produzierte Wasserstoff
vermarket wird.

Punkt-zu-Punkt-Transport von Wasserstoff

= Beim Transport geringer Mengen Wasserstoffs (100 MWh/a) im Fall der einzelnen Gewerbebetriebe stellt der
fliissige (1,84 €/kWh) und gasformige Transport (1,95 €/kWh) von Wasserstoff fiir die hier analysierte
Transportdistanz von 15 km im Allgemeinen die glinstigste Option dar. Das Kostenergebnis fiir die H2-Lkw
basiert auf einer Auslastung von 3 Fahrten pro Jahr, was natdirlich in der Praxis anders organisiert werden
wirde und die tatséachlichen Kosten pro Fahrt erheblich senken wiirde. Unter Bezugnahme der niedrigsten
CAPEX-Kosten fiir den Pipeline Neubau wie sie im landlichen Raum durch giinstige Tiefbau- und
Verlegekosten auftreten kdnnen, kann sich im Einzelfall auch der leitungsgebundene Transport per
Kunststoffpipeline bereits lohnen (1,44 €/kWh).

= Zwar weist die Versorgung einzelner groRerer Industriebetriebe (4.000 MWh/a) per Lkw-Transport liber 15
km fiir den gasformigen (0,05 €/kWh) und fliissigen (0,06 €/kWh) Wasserstofftransport im Schnitt nach wie
vor geringere Transportkosten auf, aber auch die Kosten fiir die Umwidmung von Pipelines (0,08 €/kWh)
und den Neubau von Pipelines (0,04 €/kWh - 0,11 €/kWh) konnen je nach Randbedingung bereits bei
diesen Verbrauchsmengen konkurrenzfahig sein.
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= Versorgung eines Industriehubs (0,41 TWh/a): Wahrend die Kosten des Lkw-Transports von fliissigem
(0,03 €/kWh) und gasformigem Wasserstoff (0,03 €/kWh) nur geringfiigig absinken, reduzieren sich die
Transportkosten fiir die Umwidmung von Pipelines auf 0,0008 €/kWh und fiir den Neubau von Pipelines auf
0,0004 - 0,0011 €/kWh signifikant und stellen damit die kostenglinstigste Option fiir die Distanz von 15 km
dar.

= Eine Kostenparitat zwischen dem H2-Transport per Lkw und der Umwidmung von Pipelines tritt fiir die
analysierten 15km Distanz im Durchschnitt bereits ab Verbrauchsmengen zwischen 4.000 und 8.700 MWh/a
ein.

THG-Quotenanrechnung im Verkehrssektor

= Bei Produktionskosten von griinem Wasserstoff von bis zu ca. 5 €/kg kdnnen griiner Wasserstoff bereits
heute und griines e-Methanol ab 2024 wirtschaftliche Optionen fiir die Erfiillung der THG-Quote sein.

= Der THG-Quotenpreis bewegt sich 2030 zwischen 512 (ohne Multiplikatoren) und 596 €/t CO2 (mit
Multiplikatoren)

= Der Kostenaufwand zur Reduktion einer Tonne CO2 (THG-Vermeidungskosten) ist ausschlaggebend fiir den
wirtschaftlichen Einsatz von griinem Wasserstoff oder e-Methanol zur Erfiillung der THG-Quote.

— Die THG-Vermeidungskosten liegen bei griinem Wasserstoff zwischen 412 und 824 (2022) und
311 und 769 (2030) €/t CO2

— bei griinen e-Methanol liegen diese zwischen 535 und 1073 (2022) und 443 und
1040 (2030) €/t CO2.

= Die verscharften Ziele im Verkehrssektor (z. B. eine RFNBO-Unterquote von 5,7 %) lassen den THG-
Quotenpreis weiter ansteigen.

Saisonale Wasserstoffspeicherung im Quartier sowie im Eigenheim

= Fiir die Nutzung von Uberschussstrom aus einer PV-Anlage im Quartier fiihrt das Geschaftsmodell in dem
die Wasserstofferzeugung mit Druckspeichern und der Riickverstromung mit einer Brennstoffzelle
kombiniert wird zu den vergleichsweise geringsten jahrlichen Gesamtkosten fiir Strom und Warme. Nur
wenig teurer kommt der Einsatz von einem BHKW statt der Brennstoffzelle oder der Riickverstromung mit
einer Hochtemperaturbrennstoffzelle. Der Einsatz von Batterien zur Nutzung des Uberschussstroms fiihrt
dagegen zu erheblich h6heren Gesamtkosten fiir Strom und Warme.

= Bei einem Einfamilienhaus mit Baujahr zwischen 1990 und 2000 sind die jahrlichen Kosten fiir die Strom-
und Warmeversorgung bei einer Nutzungsdauer der Anlagen von 20 Jahre knapp 2300 € fiir den Fall, dass
die Versorgung des Einfamilienhauses mit selbsterzeugtem Strom aus einer PV-Anlagen getatigt wird, die in
sonnenarmen Perioden durch den Netzbezug von Okostrom ergénzt wird. Anfallende Stromiiberschisse in
den Sommermonaten werden verauRert. Zusatzlich wird fiir die Warmeversorgung des Hauses Erdgas als
Energietrdger bezogen (Fall 1). Wenn der anfallende Stromiberschuss wird mittels eines Elektrolyseurs,
eines H2-Druckspeicher und einer Brennstoffzelle zur Stromdeckung in sonnenarmen Monaten genutzt
wird kdnnen die jahrlichen Kosten flir die Strom- und Warmeversorgung auf und ca. 2150 € reduziert
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werden (Fall 2). Die Ergebnisse basieren auf einem statischen Modell und kdnnen als initialer Indikator
gewertet werden.

— Bei einem Einfamilienhaus mit dem KfW Effizienzhaus 70 Standard liegen die jahrlichen Kosten
fiir die Strom- und Warmeversorgung bei einer Nutzungsdauer der Anlagen von 20 Jahre bei
2000 € fiir Fall 1 und ca. 1850 € fiir Fall 2.

— Bei einem Einfamilienhaus das als Passivhausausfiihrung liegen die jahrlichen Kosten fiir die
Strom- und Warmeversorgung bei einer Nutzungsdauer der Anlagen von 20 Jahre bei 1700€ fiir
Fall 1 und ca. 1500 € fiir Fall 2.

Wasserstoffbasierte Prozesswarme

= Die Erfordernisse von Prozesswarmebereitstellung sind je nach Industrie und Standort sehr spezifisch und
konnen nicht generalisiert werden. Im beispielhaft analysierten Geschaftsmodell der wasserstoffbasierten
Bereitstellung von Prozesswarme flr eine Lackiererei in der Automobilindustrie ist unter den derzeitigen
Bedingungen der Weiterbetrieb mit Erdgas am wirtschaftlichsten. Entscheidend fiir die zukiinftige
Wirtschaftlichkeit von wasserstoff-basierter Prozesswarme im analysierten Beispiel ist neben der
Entwicklung der CAPEX der bivalenten Gebldsebrennern, bei denen mit globalen Skaleneffekten gerechnet
werden kann, insbesondere die Entwicklung der OPEX in Form von relativen Brennstoffkosten fiir Erdgas
inklusive EU-ETS Zertifikaten bzw. lokal erzeugtem griinen Wasserstoff.

= Da nach MaRgabe des RePowerEU-Pakets bis 2030 in der Industrie 78 % RFNBOs eingesetzt werden
mussen, ist eine dezidierte Forderung von lokalen Wasserstoff-Hubs zur Verfligbarkeit von Wasserstoff
sowie CAPEX sowie ggf. OPEX von wasserstoffbasierten Prozesswarmetechnologien auch fir
energieintensive Prozessschritte von insgesamt als nicht energieintensiv eingestuften Branchen
notwendig.
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9 Handlungsempfehlungen

Auf Basis der Analyse lassen sich eine Reihe von Handlungsempfehlungen fiir den regulatorischen

Rahmen ableiten.

Allgemeine Handlungsempfehlungen

Der Ausbau der erneuerbaren Energien Solar-PV, Windenergie an Land und auf See muss beschleunigt
werden, damit zukiinftig ausreichend EE-Strom fiir die Wasserelektrolyse auch in dezentralen
Wasserstoffkonzepten zur Verfligung steht.

Der regulatorische Rahmen sollte einen technologieoffenen Ansatz fiir diverse Optionen zur
Zielerfiillung wahlen, um Raum fiir Innovationen zu lassen, an die heute noch niemand denkt. Dabei ist es
wichtig, dass gleichzeitig die MalRnahmen zur Bepreisung von CO2 entsprechen den Klimazielen gestarkt
werden und die technischen Optionen die bereits heute zur Verfligung stehen auch schnellstmoglich in die
Anwendung kommen, um die noch ausstehenden Lerneffekte zur Kostenreduktion auszuschépfen.

Genehmigungsverfahren: Derzeit wird in Bezug auf Wasserstoffanlagen im Genehmigungsrecht kaum bis
gar nicht zwischen kleinen dezentralen Anlagen und Anlagen im Gigawattbereich. Das heil3t,
Elektrolyseurbetreiber fiir die Quartiersanwendung sehen sich groRen Anstrengungen gegeniibergestellt,
die Anlage genehmigen zu lassen, da sie wie eine industrielle Anlage gehandhabt wird. Das muss gedndert
werden.

Langfristige Planungssicherheit muss geschaffen werden, insbesondere fiir kleine Projektierer.

Regionale Schwierigkeiten: Ausbau von Windenergieanlagen wird seit dem Osterpaket priorisiert. Bau des
Elektrolyseurs soll gemeinsam mit der Windenergieanlage genehmigt werden und somit Teil der
Priorisierung sein. Derzeit muss der Elektrolyseur gesondert genehmigt werden.

Wasserstoffbasierte Stromspeicherung entsprechend §390 EEG

Die gleitende Marktpramie der EEG-Innovationsausschreibung nach §390 EEG sollte so gesetzt
werden, dass sie die Stromspeicherkosten deckt. Die Festsetzung ist noch ausstehend.
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Flexible Elektrolyse

= Der Zubau von Elektrolyseuren sollte moglichst so angereizt werden, dass diese netzdienlich installiert
werden. Gleichzeitig ist darauf zu achten, dass diese Anforderung den Zubau nicht gefdhrdet, da allein der
Fokus auf Flexibilitat keinen wirtschaftlichen Betrieb gewahrleistet.

= Die Systemdienlichkeit durch Wasserstoff-Losungen im Wind-auf-See Gesetzt wird zwar adressiert,
allerdings fehlt es hierbei noch an klaren Kriterien, welche es zu formulieren gilt.

= Erganzung von §13 Abs. 6 EnWG um die Moglichkeit flexible Elektrolyseure zur kostengiinstigen und
effizienten Beseitigung von Netzengpissen einzusetzen. Damit waren Ubertragungsnetzbetreiber
ermachtigt, die erforderlichen Kosten fiir die Investition in den flexiblen Elektrolyseur zu erstatten, sowie
mit den Betreibern des flexiblen Elektrolyseurs vertragliche Vereinbarungen zur Anderung der
Wirkleistungseinspeisung oder —ausspeisung zu schlieffen und diese zu verglten.

Transport von Wasserstoff

= Ein diskriminierungsfreier Zugang von kleinen dezentralen Anlagen zur Wasserstoffnetzinfrastruktur muss

geschaffen werden.

= Das im Energiewirtschaftsgesetz vorgesehene H2-Netzkonzept (§112b) sollte fristgerecht umgesetzt
werden, damit rasch klare Regelungen zur Planung, Finanzierung und zum Betrieb des zukiinftigen
Wasserstoffnetzes vorliegen.

= Die Lkw basierte H2-Verladeinfrastruktur sollte normiert werden.

— In der Debatte moglicher Transportlosungen sollte auch eine differenzierte Betrachtung der H2-
Qualitaten des transportierten Wasserstoffes erfolgen.

—  Fiir die kostenintensiven Verlade- und Zwischenspeichertechnologien fiir den Lkw basierten
Wasserstofftransport sollte eine Férderung gepriift werden.

= Mit der Zielsetzung eines schnellen H2-Markthochlaufs und dem Umstieg auf Wasserstoff sollte eine
Neuregelung zur Meldung von Anderungen bei der Gasbeschaffenheit mitgedacht werden. Die Regelung
sollte in ausgewogenem Male die Perspektive der Endkunden bei der Umstellung der Gasbeschaffenheit
(insb. im Falle von Gerateaustausch und Prozessumstellung) beriicksichtigen. Es sollte gepriift werden, ob

der Zeitraum verkiirzt werden kann.

THG-Quotenanrechnung im Verkehrssektor

= Fordermechanismen missen etabliert werden, um eine wirtschaftliche Anrechnung auf die THG-Quote zu

ermoglichen.

= Eine Mindestquote fiir RFNBOs wie im Trilog von EU-Kommission, Rat und Parlament zur Revision der RED
Il beschlossen sollte im Rahmen der Umsetzung der RED Ill in nationales Recht eingefiihrt werden und
mindestens 1 % im Jahr 2030 betragen, bezogen auf den Gesamtendenergieverbrauch im deutschen
Transportsektor. Dariiber hinaus sollte wie im Trilog ebenfalls beschlossen eine gemeinsame Quote fiir
fortschrittliche Biokraftstoffe und RFNBOs in Hohe von mindestens 5,5% eingefiihrt werden. Unter die
darauf anrechenbaren RFNBOs fallen E-Kerosin (DE mit 2-%-Quote fiir 2030, bezogen auf dem
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Flugkerosinverbrauch 2030 fiir alle abgehende Fliige), griiner H2 in Raffinieren sowie H2 und Derivate im
StralRenverkehr. Das Ambitionsniveau sollte gestaffelt werden. Das EU-Parlament hatte bspw. eine RFNBO-
Mindestquote von 2,6 % fiir 2028 und 5,2 % im Jahr 2030 vorgeschlagen. Multiplikatoren sollten - aufer fiir
den Einsatz von RFNBOs im Schiff- und Luftverkehr - abgeschafft werden.

Saisonale Wasserstoffspeicherung

= Wasserstoff eignet sich insbesondere als Langzeit-Stromspeichersystem im Quartier, um den fehlenden
Solarertrag im Winter auszugleichen. Wasserstoff kann im Gegensatz zur Batterie gréf3ere Energiemengen
Uber lange Zeitraume speichern. Im EEG sollten Gesamtsysteme aus einer Mischung aus Kurzzeit- und
Langzeitspeichern fir die Quartiersanwendung beriicksichtigt werden.

= Fiir den Aufbau und das Einspeisen von nicht vermeidbarer Abwarme in lokalen Warmenetzen sollten
Investitionen gefordert werden.

= Bestandsgebaude sind so komplex, dass sie schwer ,,allgemein® zu bewerten sind. Insbesondere muss der
Einfluss von Gebauden auf die Energiesysteme (ausreichende Energiekapazitaten und Leistungsspitzen
etc.) und deren Transformationsfahigkeit (Handwerkskapazitaten, Baukosten, Eigentlimerverhaltnisse)
beriicksichtigt werden. Da es keine ,allgemeingiiltigen Lésungen® gibt, ist Technologieoffenheit in Bezug
auf diverse Optionen zur Zielerfiillung umso wichtiger. Energy Sharing sollte - vor allem unter
Beriicksichtigung der derzeitigen Fragestellungen rund um die Versorgungssicherheit - mehr in den Fokus
der Debatte riicken. Bisher ist Energy Sharing im EEG noch viel zu eng gedacht. Energy Sharing ist ein
essenzieller Baustein, um die Teilhabe der Biirgerinnen und Biirger zu gewahrleisten und die Akzeptanz
solcher Projekte zu starken. Z. B.: Eine Quartierstankstelle ist kein ,,geschlossenes System*“ und entspricht
laut 4. BImSchV § 1 Abs. 1 einem wirtschaftlichen Unternehmen und ist folglich immissionsschutzrechtlich
genehmigungspflichtig. Auch die gemeinsame Nutzung einer PV-Anlage im Quartier ist ein Problem. Hier ist
die gemeinsame Nutzung in einem zentralen Elektrolyseur nur in einer Kundenanlage oder mit Entgelten
liber das offentliche Netz moglich.

Wasserstoffbasierte Prozesswarme

= Wasserstoff in der Prozesswarme sollte im Rahmen technologieoffener Fordermechanismen fiir diverse
Optionen zur Zielerfiillung beriicksichtigt werden. Die Forderungen sind dabei mit den Anreizen aus dem
EU-ETS-Markt abzustimmen.

= Es sollten Mechanismen fiir “nicht-energieintensiv* eingestufte Branchen entwickelt werden, die
diese bei der Umstellung von energieintensiven Prozessschritten auf Wasserstoff unterstiitzen.

= BAFA (CAPEX-) Forderprogramm EEW (Dekarbonisierung der Prozesswarme) sollte weiterentwickelt
werden, da Wasserstoff darin noch nicht bertiicksichtigt wird.

= OPEX-Forderung kann evtl. durch Carbon Contracts for Difference (CCfD) erfolgen. Die H2-Quote fiir die
Industrie ist sinnvoll, darf aber nicht dazu fiihren, dass auf Wasserstoffanwendung verzichtet wird. Daher
sollte die Erfiillung eines vorgegebenen Quotenziels gemaR RED Il mit Blick auf eine OPEX-Forderung (z. B.
Uiber CCfD) nochmals abgeglichen werden.
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