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Zusammenfassung

Fermentativ erzeugte Biogase bestehen in etwa zu gleichen Teilen aus erneuerbarem Methan
(biogenes Methan) und ,griinem“ Kohlenstoffdioxid. Das Methan wird aktuell zumeist fir die
Erzeugung von griinem Strom (,klassische” Biogasanlage) oder zur Einspeisung ins Erdgas-
netz (Biogaseinspeiseanlage) genutzt. In beiden Fallen bleibt das regenerative Kohlenstoffdi-
oxid ungenutzt, was aus Sicht einer effizienten Nutzung unsinnig ist. Vor diesem Hintergrund
wurden im vorliegenden Projekt ,EE-Methanisierung” die technischen/wirtschaftlichen Mog-
lichkeiten und Potentiale einer stofflichen Nutzung des Kohlenstoffdioxids fur die Methaner-
zeugung (Methanisierung) eruiert, um so die Mengen an regenerativem Methan zu erhdhen.

Bei der Methanisierung mittels regenerativem Wasserstoff wird das Kohlenstoffdioxid im Bio-
gas in ,grines® Methan umgewandelt und so fur die Erdgaswirtschaft nutzbar gemacht wer-
den. Durch die Methanisierung steigt zudem der Methangehalt des Gasgemisches und erreicht
Austauschqualitat, so dass eine Einspeisung ins Erdgasnetz ohne zuséatzliche CO,-Abtren-
nung moglich wird. Durch die Verwertung des bislang an Biogasanlagen ungenutzten Kohlen-
stoffdioxids kann somit die Biomethanerzeugungskapazitat nahezu verdoppelt werden, ohne
dass hierfur zusatzliche Einsatzsubstrate oder zusatzliche Biogaserzeugungsanlagen notwen-
dig sind.

Die Methanisierung von Biogas kann einen entscheidenden Beitrag leisten, die Gesamtmenge
erneuerbarer Gase im verteilten Erdgas zu erhéhen. Deutschlandweit eignen sich aufgrund
der Anlagengréf3e und -charakteristik (Gasmenge, CO,-Gehalt, etc.) tiber 70 % der Biogasan-
lagen fur eine Methanisierung. Das entspricht einer Gesamtleistung von ca. 4 GW. Die Unter-
suchen zeigen dabei, dass sich ,klassische* EEG-Biogasverstromungsanlagen ab einer
elektrischen Nennleistung von 250 kW flr diese Technologie eignen.

Hinsichtlich einer zeitnahen Umsetzung der Methanisierungskonzepte stehen insbesondere
die bereits schon jetzt abgetrennten CO2-Mengen der Biogasaufbereitungsanlagen zur Verfu-
gung. Etwa 870 Mio. m3 i.N./a Biomethan kénnten so vorrangig in Nordostdeutschland bereit-
gestellt werden. Gleichzeitig ist Norddeutschland aufgrund der hohen Dichte an leistungsstar-
ken Windkraftanalgen die Region in Deutschland mit den gré3ten, potentiell verfiigbaren
Strommengen zur Wasserstofferzeugung via Elektrolyse.

Sammelleitungen kénnen Rohbiogasmengen mehrerer Biogasanlagen bindeln und zentral
aufbereiten sowie einspeisen. Uber 2.000 Biogaserzeugungsanlagen waren aufgrund ihrer an-
lagenspezifischen Kennwerte und der rdumlichen Verteilung fur eine Verschaltung mittels Bi-
ogassammelleitungen sinnvoll nutzbar. Sie stellen eine Gesamtleistung von 1,3 GW bereit.
Hierbei kdnnen auch kleinere Anlagen (< 250 kW installierte elektrische Nennleistung) einge-
bunden werden, die aufgrund ihrer Nahe zur potentiellen Sammelleitung ebenso uber kurze
Anschlussleitungen anbindbar waren. Potentiale fur Rohbiogassammelleitungen liegen vor-
rangig in Nordwestdeutschland und im mittleren Stiden Deutschlands. Insgesamt kann ein
Potential von 2,6 Mrd. m2 i.N./a Biomethan fir die Errichtung von Sammelleitungen (ohne Me-
thanisierung) dargestellt werden.

Das Gesamtpotential aus Sammelleitung und Methanisierung bzw. das Potential zur Erdgas-
netzeinspeisung betragt ca. 16,7 Mrd. m?3 i.N./a Biomethan. Darin enthalten sind die bereits
heute erzeugten Methanmengen. Das Potential allein fur die Methanisierung betragt davon
uber 7 Mrd. m3 i.N./a Biomethan. Diese Menge kann somit zusatzlich noch bereitgestellt wer-
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den, ohne dass weitere Substrate oder landwirtschaftliche Nutzflache benttigt wird. Im Ver-
gleich zu den ermittelten Biomethanpotenzialen des DVGW-Berichtes ,Potenzialstudie zur
nachhaltigen Erzeugung und Einspeisung gasformiger, regenerativer Energietrager in
Deutschland“ (Biogasatlas |, 2013), in welchem eine nachhaltige Einspeisemenge von
10,3 Mrd. m3i.N./a Biomethan (ohne Methanisierung) errechnet wurde, ergibt sich somit eine
Steigerung des Anteils regenerativ bereitstellbarer, methanhaltiger Gase um ca. 60 %.
Schwerpunktregionen sind dabei weiterhin Norddeutschland sowie Stddeutschlands. Ein wei-
terer Vergleich mit dem deutschen Erdgasbedarf, welcher fur das Jahr 2017 bei ca.
90,2 Mrd. m3i.N./a lag (Statista 2019) lag, zeigt dabei, dass Biomethan ca. 20 % des Erdgases
substituieren kann.

Fur die Kombination von Sammelleitung und zentraler Methanisierung inkl. Einspeisung eignet
sich zum gegenwartigen Zeitpunkt aus technischen Griinden (Skalierbarkeit, hohe Volumen-
strome) die katalytische Methanisierung. Bei kleinen Anlagen kann eine biologische Methani-
sierung sinnvoll und kostengunstiger sein. Die biologische in-situ Methanisierung (Methanisie-
rung direkt im Fermenter, in welchem zudem die ,normale” Biogaserzeugung stattfindet) ist
ein Prozess, der sich derzeit noch in der Entwicklung befindet, so dass diese Option momentan
nicht fur die kommerzielle Anwendung zur Verfligung steht. Alternativ kann die biologische ex-
situ Methanisierung (separate, biologische Methanisierung) eingesetzt werden. Diese steht am
Markt zur Verfigung.

Die Kostenanalyse des Betriebs eines Elektrolyseurs zeigt, dass dieser aufgrund der Vermei-
dung von Strompreisspitzen nicht kontinuierlich in Betrieb sein sollte. Hierdurch kénnen die
Kosten um ca. 4 % gesenkt werden. Da Kohlenstoffdioxid in Biogasanlagen kontinuierlich mit
dem Biogas erzeugt wird und ein Betrieb der Methanisierungsanlage zur vollstandigen Nut-
zung der CO2-Mengen mdglichst kontinuierlich erfolgen sollte, ist ein entsprechender Wasser-
stoffspeicher sinnvoll/ notwendig.

Die Blindelung von Biogasanlagen Gber Sammelleitungen erméglicht die Erzeugung von Me-
than in grof3en Mengen und fuhrt zu Kostenreduktionen durch Skalierungseffekte. Die Geste-
hungskosten der Erzeugung von Biomethan aus Biogasverbundsystemen bewegen sich fir
optimal ausgelegte Anlagen mit Stand 2017 zwischen 8,9 und 9,6 ct€/kWh. Diese kdnnen in
Zukunft durch eine Technologieverbesserungen auf ca. 7,3 bis zu 7,9 ct€/kWh sinken.

Biogasanlagen wurden bislang vorrangig aufgrund der EEG-Vergitung gebaut und betrieben.
Mit Auslaufen dieser (nach i. d. R. 20 Jahren) entfallt somit das Geschaftsmodell, so dass die
Stilllegung sowie damit einhergehend ein Verlust an EE-Gasanlagen droht. Das Konzept der
Methanisierung stellt somit eine Alternative fir die Verstromung von Biogas mit einer auslau-
fenden EEG-Fo6rderung dar. Dies ist ein hochaktuelles Thema, da ab dem Jahr 2020 Bio-
gasanalgen aus der EEG Vergltung ausscheiden. Etwa 2 Jahre vor Ablauf der EEG-Fdrde-
rung ist jedoch der Abschluss der konzeptionellen Planungen zu empfehlen, um ausreichend
Zeit fur die nachfolgende Beauftragung und Genehmigung zu haben. Daraus schlussfolgert
sich ein zeitnaher Handlungsbedarf fiir die Anlagenbetreiber sowie die Energiewirtschaft und
Politik!

Fur eine erfolgreiche Transformation von EEG gefdrderte Anlagen in innovative und ohne For-
derung tragféahige (Methanisierungs-)Anlagenkonzepte mussen die regulatorischen Rahmen-
bedingungen fir diese zukunftsweisenden Konzepte angepasst werden. Hierunter fallen u.a.
eine einheitliche Definition von Begrifflichkeiten fur die gesamten erneuerbaren Gase (Biogas,
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EE-Gas, etc.) sowie eine Klarstellung im EnWG, dass Power-to-Gas-Anlagen keine Verbrau-
cher sind und somit diese Energiespeicher von Umlagen/ Abgaben eines Letztverbrauchers
zu entbinden sind. Diese Einschatzung wird durch das DVGW-Forschungsvorhaben SMA-
RAGD [1], in dem die Einflisse von regulatorischen MalRnahmen auf die Gestehungskosten
von SNG dezidiert untersucht wurden, gestéarkt. In SMARAGD wurde jedoch als starkster Ein-
fluss auf die Einfuhrung von griinen Gasen eine Quote identifiziert.
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1 Einleitung

Aktuell existieren deutschlandweit Uber 9.000 Biogasanlagen deren Geschaftsmodell zum
Uberwiegenden Teil auf der Stromerzeugung beruht. Aufgrund der aktuellen ungtinstigen wirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen (gestiegene Substratkosten, hdhere Auflagen etc.) und der
degressiven bzw. auslaufenden EEG-Vergutung, ist fur viele Biogasanlagen die wirtschaftliche
Lage zunehmend kritisch zu bewerten. Zudem &ndern sich in wenigen Jahren fir die ersten
Biogasanlagen die wirtschaftlichen Randbedingungen, da die 20-jahrige garantierte EEG-Ver-
gutung endet. Diese Anlagenbetreiber werden somit auf der Suche nach neuen Wertschop-
fungsmaoglichkeiten bzw. Geschaftsmodellen sein. Sollten sie diese nicht finden, droht die Still-
legung oder der Riickbau der Anlagen, obwohl ein Weiterbetrieb (insb. der Fermenter) tech-
nisch ohne weiteres maoglich ware.

Dem gegeniber schreitet der Ausbau von Wind- und Photovoltaik-Anlagen in Deutschland
weiter voran. Die so ansteigenden Mengen volatiler Energie bedirfen einer Speicherung in
groRen Mengen. Power-to-Gas- sowie Methanisierungsverfahren kénnen dies in Form von
chemischen Speichern (Wasserstoff, Methan) unter Nutzung des bestehenden Erdgasnetzes
leisten. Die Nutzung der vorhandenen Infrastruktur, wie Biogaserzeugungs-, Biogasaufberei-
tungsanlagen und Erdgasnetz, zur Integration von erneuerbaren Gasen ist sowohl volkswirt-
schaftlich als auch klimapolitisch sinnvoll. Eine Einspeisung von Wasserstoff ins Erdgasnetz
ist jedoch nur begrenzt moglich (DVGW AB G 262: < 10 Vol.-% unter Beachtung der ange-
schlossenen Verbraucher). Mittels Kohlenstoffdioxid kann Wasserstoff zu Methan veredelt
werden. Infolge der Methanisierung kann das methanhaltige Gas unter Einhaltung des ent-
sprechenden Regelwerkes unbegrenzt ins Erdgasnetz eingespeist werden (unter Berticksich-
tigung der Aufnahmekapazitat der jeweiligen Leitung). Diese Einspeisung von ,grinen” Gasen
geht mit einer Verbesserung des Primarenergiefaktors fiir Erdgas einher und defossilisert hier-
durch alle angeschlossenen Sektoren, die Erdgas als Brenn- oder Kraftstoff oder stofflich nut-
zen. Weiterhin ist die Nutzung dieser regenerativen Gase als Bio-LNG und/ oder Bio-CNG im
Verkehrssektor denkbar. Diese stellen somit eine regenerative Alternative flir Benzin und Die-
sel dar und kdnnen neue Impulse im Bereich der Erdgasfahrzeuge setzen.

Hauptkostentreiber bei der Aufbereitung von Biogas auf Erdgasqualitat ist die CO»-Abtren-
nung. Eine Moglichkeit zur Vermeidung dieses Aufbereitungsschrittes bietet die Methanisie-
rung von Biogas. Wasserstoff aus Power-to-Gas-Verfahren wird dabei mit dem im Biogas na-
turlicherweise enthaltenen Kohlenstoffdioxid zu Methan gewandelt. Eine stoffliche und ener-
getisch sinnvolle Nutzung des zu ca. 40 — 60 Vol.-% enthaltenen ,griinen” Kohlenstoffdioxids
ist somit moéglich und sinnvoll, ohne dass dieser wie bisher aufwendig abgetrennt und unge-
nutzt an die Atmosphare abgegeben wird. Eine Methanisierung fiihrt zudem dazu, dass die
Biomethanproduktionsmenge deutlich ansteigt ohne dass zusatzliche Biomasse/ Einsatzsub-
strate benétigt werden. Aufgrund dessen, dass die spezifischen Biogaseinspeisekosten mit
zunehmender Anlagengrofe sinken (insb. im Leistungsbereich unterhalb von 750 m3 i.N./h Bi-
omethan), kann die Methanisierung einen wesentlichen Beitrag dazu leisten, eine wirtschaftli-
che Erdgaseinspeisung zu ermdglichen. Hinzu kommen die positiven Effekte wie z. B. Netz-
dienlichkeit, Speicherfahigkeit, keine Netzumriistung, keine Umristung bei den Nutzern und
eine schnelle Minderung der fossilen CO,-Emissionen.

Eine weitere Steigerung der Biomethaneinspeisemenge ist durch eine Bindelung mehrerer
Biogasanlagen und einer anschlielenden Aufbereitung und Einspeisung an zentraler und
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gunstiger Stelle zum Erdgasnetz moglich (Sammelleitung). Hierdurch lassen sich groRe Ein-
speisemengen bei niedrigen spezifischen Kosten (economic of scales) realisieren, was wiede-
rum zu einem Impuls flr den weiteren Ausbau der Biogaseinspeisung in Deutschland fiihren
kann.

Im Rahmen dieser Studie wird untersucht, wie die Methanisierung des im Biogas enthaltenen,
»grinen® CO, den Anteil erneuerbarer Energie im Erdgassektor (Content Switch/ greening of
gas) erhohen kann. Hierzu wurde eine Potentialermittlung auf Basis des aktuellen Anlagenbe-
standes durchgefiihrt und sowohl regionale Unterschiede herausgearbeitet, Aussagen fiir kon-
krete Anlagen abgeleitet und Rickschliisse zu den regionalen Strommengen fir die Wasser-
stofferzeugung gezogen. Zudem wird analysiert, unter welchen Bedingungen ein wirtschaftli-
cher Nutzen durch die Methanisierung fur die Anlagenbetreiber entstehen kann.

Wesentliche Ziele des Vorhabens sind neben der Zusammenstellung von Technologie-, Effi-
zienz- und Wertschopfungsketten die Analyse unterschiedlicher Power-to-Gas-Konzepte hin-
sichtlich der Kopplungsmdglichkeiten mit Biogas. Auf Basis des Anlagenbestandes soll das
mittels Methanisierung zusatzliche und gesamte, einspeisbare Biogaspotentials fur Deutsch-
land bestimmt werden. Hierbei ist neben der Methanisierung die Errichtung von Biogassamm-
elleitungen zu bericksichtigen. Die Entwicklung von Handlungsempfehlungen dient Wirt-
schaftakteuren und politischen Entscheidungstragern bei der Umsetzung und Unterstlitzung
der analysierten Konzepte.
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2 Grundlagen der Methanisierung und Zusammenstel-
lung technologischer Ketten

2.1 Konzepte der Methanisierung

In diesem Abschnitt werden grundlegende Konzepte der biologischen und der katalytischen
Methanisierung dargestellt. Aufgrund der in diesem Projekt fokussierter Betrachtung von Bio-
gasanlagen als CO2-Quelle wird der Betrachtungsschwerpunkt bei der biologischen Methani-
sierung liegen.

2.1.1 Einleitung - Methanisierung von Kohlenstoffdioxid

Die Umwandlung von Kohlenstoffdioxid in Methan kann durch zwei véllig unterschiedliche che-
mische Prozesse erfolgen. Erstens mittels einer biologischen Methanisierung und zweitens
mittels einer chemischen Methanisierung. Trotz ihrer Unterschiede basieren beide Umwand-
lungsprozesse auf der Sabatier-Reaktion, die in ihrer einfachsten Form wie folgt ausgedrtickt
werden kann [1].

COz(g) + 4Hy(g) = CHagy + 2H20(g) ; AHZ5ec = —165 kj /mol Gleichung 1

Aus stochiometrischer Sicht reagiert bei dieser Reaktion ein Mol Kohlenstoffdioxid mit vier
Molen molekularem Wasserstoff, um ein Mol Methan und zwei Mole Wasser zu produzieren.
Formal handelt es sich bei dieser Reaktion um eine Redoxreaktion, in der Wasserstoff als
Reduktionsmittel wirkt.

Methanisierungsverfahren wurden in der Vergangenheit mit Ammoniakanlagen gekoppelt, um
hauptséachlich kleine Spuren von Kohlenstoffmonoxid (CO) in wasserstoffreichen Zufuhrstré-
men zu entfernen [2], und um Methan aus Kohle, Roh6l und Naphtha herzustellen [3]. Trotz-
dem ist erst vor kurzem das Interesse an der Nutzung der Technologie zur Herstellung von
Bio-Erdgas gewachsen.

In den nachsten Abschnitten werden die katalytische und die biologische Methanisierung von
Kohlenstoffdioxid vorgestellt. Des Weiteren werden unterschiedliche Reaktorkonzepte, Be-
triebsbedingungen und technische Merkmale sowie technologische Herausforderungen disku-
tiert. Die Vor- und Nachteile zwischen der biologischen und der katalytischen Methanisierung
sind am Ende dieses Abschnittes zusammengefasst.

2.1.2 Katalytische Methanisierung

Die katalytische Umwandlung von Kohlendioxid erfolgt bei héheren Temperaturen (200-
700 °C) und moglichst unter hohem Druck (2-200 bar) [4] mithilfe nickelbasierter oder alumi-
niumbasierter Katalysatoren [5, 6]. Die katalytische Methanisierung weist relativ hohe Anspri-
che an die Reinheit der Gase auf. Sogenannte Katalysatorgifte mit z. B. Schwefel- oder Sauer-
stoffkomponenten fihren schon teilweise in Konzentrationen von wenigen ppm zu Minderung
bis hin zum Versagen der katalytischen Wirkung [7].
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2.1.2.1 Design der Reaktoren zur Katalytischen Methanisierung

e Festbettreaktor

Ein Festbettreaktor ist haufig ein Rohrreaktor, welcher mit einem festen Katalysator in Form
von Teilchen oder Pellets geflllt ist. Der Katalysator kann in einem oder mehreren Festbettre-
aktoren angeordnet sein (d.h. Schichten Uber dem Reaktor) oder in einer Reihe von parallelen
langen Rohren verteilt sein.

Ein Vorteil des Festbettreaktors besteht darin, dass sich fur die meisten Reaktionen die
hdchste Umwandlung pro Katalysatorgewicht ergibt. Jedoch ist es schwierig, die Warmeuber-
tragung im Katalysatorbett zu steuern. Andere Nachteile sind, dass die Katalysatoren sehr
anfallig fur Deaktivierung sind und dass ein Teil der Katalysatoroberflache als Ergebnis des
Reaktionssystems ungenutzt bleibt [8].

e Wirbelschichtreaktor

Im Gegensatz zu den Festbettreaktoren liegt der Katalysator in Wirbelschichtreaktoren lose im
Reaktionsraum vor und wird durch die von unten eingebrachten Reaktionsgase aufgewirbelt.

[9].

Die Vorteile der Wirbelschicht sind das schnelle Mischen der Reaktanten sowie hohe Wéarme-
Ubertragungsraten bei gleichmafiger Warmebelastung des Reaktors und Katalysatorpartikel.
Die Nachteile kénnen bei falscher Fahrweise eine ungleichméaRige Verteilung der Katalysator-
partikel sein. Ferner ist die Kontaktzeit Gas zu Katalysatorpartikel und somit die Verweilzeit
des Gases im Reaktionsraum kirzer als bei Festbettreaktoren. [8].

Konventionelle Festbett- und Wirbelschichtreaktoren wurden hauptsachlich zur Vergasung
von Kohle und Ol mit anschlieRender Methanisierung ohne zusatzlicher Zugabe von Was-
sersstoff entwickelt [10]. Die Integration dieser Reaktoren zur Herstellung von Methan in PtG-
Anlagen weist die Notwendigkeit auf, die dynamische Stromerzeugung mit der trdgeren Me-
thanisierung zu koppeln. Ferner wurde gerade bei den dynamischen und somit nicht stationa-
ren Zusténden die Bedeutung der Warmetbertragung und somit auch der Warmeabfuhr iden-
tifiziert, so dass neue Reaktorkonzepte mit schnellen dynamischen Betriebszustanden und
besseren Warmeubertragungseigenschaften fur eine Optimierung bendétigt und entwickelt wer-
den [11].

o Dreiphasen-Reaktor

Dreiphasen-Reaktoren weisen eine fliissige Phase, eine feste und eine gasférmige Phase auf.
Die flussige Phase ist meist ein Thermo6l oder alternativ eine ionische Flissigkeit und dient
als ,Trager“ des Katalysators (feste Phase). Der Katalysator ist in der flissigen Phase suspen-
diert. Die Reaktionsgase (gasformige Phase) werden in die fliissige Phase eingebracht und
missen sich fir die Reaktion am Katalysator in der fliissigen Phase l6sen. [12].

Dreiphasen-Reaktoren weisen eine sehr gute Warmefiihrung auf. Die Stofflbertragung ist je-
doch meist der limitierende Faktor [13]. Ferner sind die Betriebs- und Wartungskosten mode-
rat. Einer der Hauptnachteile ist jedoch die Rickmischung der fliissigen Phase, die zu einer
Abnahme der CO2-Umwandlung fihrt [14]. Durch diese Konfiguration eignet sich der Dreipha-
sen-Reaktor sehr gut fir dynamische Betriebsfiihrungen, da die Warmefihrung von aul3en
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sehr leicht beeinflusst und die Umwalzleistung der flissigen Phase den Notwendigkeiten an-
gepasst werden kann.

Der Dreiphasenreaktor ist eine bewahrte Technologie fir kontinuierlichen Betrieb, die nun fur
die Methanisierung bei der fluktuierenden Stromerzeugung via Wind und Sonne auf dynami-
schen Betrieb adaptiert wird. Diese Adaption wird nun im Demomalf3stab getestet.

e Wabenreaktoren

Ein weiteres Reaktorkonzept, das zu Zwecken der Methanisierung untersucht wird, ist der Wa-
benreaktor. Die Waben des Reaktors bestehen aus Keramik- oder Metallstrukturen (Tra-
gerstrukturen) auf die das katalytische Material aufgebracht wird. Ublicherweise werden Kata-
lysatoren auf Nickelbasis verwendet [15]. Die Wandtemperatur wird durch die Verwendung
von einem Warmetragerol konstant gehalten. Dieser Reaktionstyp wurde erfolgreich im De-
momal3stab getestet.

e Mikrokanalreaktoren

Mikrokanalreaktoren bestehen aus Metallblocken mit kleinen Kanalen, in den die Reaktion ab-
l&uft. Ziel ist es &hnlich wie bei den Wabenreaktoren die Warmeubertragung zu optimieren und
Hotspots zu vermeiden [16]. Die Bauweise kann so gestaltet werden, dass Zwischenkuhlun-
gen vermieden werden koénnen. [17].

2.1.2.2 Technische Aspekte der Katalytischen Methanisierung

e Temperatur des Reaktors

Die Methanisierung ist eine exotherme Reaktion, die typischerweise je nach Katalysator und
Versuchsbedingungen zwischen 200 °C und 500 °C stattfindet. [18]. Aufgrund der exothermen
Reaktion ist grundsatzlich eine niedrige Temperatur anzustreben.

e Druck des Reaktors

Thermodynamisch gesehen wird die Methanisierung durch einen hohen Druck begunstigt, da
sich die Gleichgewichtszusammensetzung in Richtung der Produkte verschiebt [19].

Die Bedingungen bei Hochdruck machen den Prozess jedoch teuer [20]. Dem gegenlber ste-
hen jedoch geringer Kosten fir die Einspeisung ins Gasnetz, da hier eine weitere Kompression
vermieden wird.

o Katalyse

Nickelbasierte Katalysatoren (nickelbasiert- Ni/Al,O3) sind die gangigsten Katalysatoren fur die
Methanisierung von CO; [18, 21]. Sie haben eine hohe Aktivitdt und Selektivitat sowie einen
niedrigen Preis. Der Hauptnachteil liegt in der Neigung zur Oxidase. Daruiber hinaus besteht
die Mdoglichkeit zur Bildung von Nickelcarbonyl, was die Reaktivitdt des Katalysators vermin-
dert. Es haben sich andere Metalle wie Fe, Co, Pd oder Ru ebenfalls bewahrt [4, 22], weisen
jedoch einen deutlich héheren Preis auf, so dass die kommerzielle Nutzung sich als schwierig
darstellt.
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2.1.2.3 Demoanlagen zur katalytischen Methanisierung

[23, 24] und [25] listen Projekte der Pilotanlagen zur katalytischen Methanisierung auf, die in
Betrieb sind oder sich im Bau befinden. Tabelle 1 fasst die reprasentativen Projekte zusam-
men, wobei die Kopplung von Power-to-Gas mit Kohlenstoffdioxid aus Biogasanlagen durch-
gefuhrt wird. Nur Testanlagen mit Leistungen groéR3er als 15 kW bezogen auf die Elektrolyseur-

leistung werden berilicksichtigt.

Tabelle 1: Testanlagen zur biologischen Methanisierung
Verantwortlich Projekt Verfahrenskonzept Ort
. Katalytische Festbett- re-
Audi e-gas Werlte
ETOGAS GmbH (www.hz-inova.com/cms) aktor (Deutschland)

6 MW alkalischer Elektrolyseur

Katalytische Waben- re-

EBI-DVGW am 1Store&Go Falkenhagen
KIT (https:/iwww.storeandgo.info) _aktor (Deutschland)
2 MW alkalischer Elektrolyseur
- Helmeth Katalytische Festbett- re- Karlsruhe
(www.helmeth.eu) aktor (Deutschland)
15 kW SOEC Elektrolyseur
. Katalytische Methani-
Haldor Topsge El-Opgraderet Biogas y . Foulum
A/S (energiforskning.dk/en/node/7155) sierung (Danemark)
40 kW SOEC Elektrolyseur
_ ' EE-Methan aus CO, Katalytische Methani- Lemvig
Energie Institut  (www.energieinstitut-linz.at/v2/portfo- sierung Dinemark
lio-item/ee-methan-aus-co2) 100 kW PEM Elektrolyseur ( anema )
Katalytische Methani- Jerez de la
Enagas RENOVAGAS sierung Frontera
15 kW alkalischer Elektrolyseur (Spanien)

e Audie-gas

Die Audi E-Gas-Anlage ist mit einer installierten Leistung von 6 MW (bezogen auf Elektroly-
seurleistung) die weltweit grof3te industrielle Power-to-Gas-Anlage. Diese basiert auf der ka-
talytischen Methanisierung von Kohlendioxid in einem einzigen isothermen Festbettreaktor
[26]. Der Wasserstoff stammt von alkalischen Elektrolyseuren, die von einem Offshore-Wind-
park in der Nordsee angetrieben werden, welcher vier Turbinen mit 3,6 MW beinhaltet [27].
Das bendtigte CO, wird aus dem Rohbiogas einer benachbarten Biomethananlage mittels
Aminwasche abgetrennt.

Die Audi PtG-Anlage hat einen Wirkungsgrad von 54%, ohne die Nutzung der nebenbei pro-
duzierten Warme zu bericksichtigen. Die maximale Ausbeute der Anlage betragt 325 m3%h
Methan. Es wird jedoch mit einer jahrlichen Produktion von rund 1.000 t an Methan zur Erzeu-
gung von Wasserstoff gerechnet aufgrund der begrenzten Verfligbarkeit des erneuerbaren
Stroms von nur 4.000 Stunden pro Jahr [28].

e Store&Go

Das Store & Go-Projekt besteht aus 27 industriellen und akademischen Partnern mit dem Ziel,
ein breites Spektrum an Prozesskonzepten im Bereich der PtG-Systeme und Sektorenkopp-
lung zu demonstrieren [29]. Im Hinblick auf die katalytische Methanisierung von CO, wird im
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Rahmen dieses Projekts ein Wabenmethanierungsreaktor getestet, der bisher nur im Labor-
malfistab betrieben worden ist. Es wird eine Anlage mit einer Leistung von 2 MW gebaut, die
aus einem Alkylelektrolyseur besteht, der Windenergie in Strom umwandelt. CO, wird aus Bi-
ogasanlagen gewonnen, die bereits im Betrieb sind [30]. Es wird erwartet, dass die PtG-Anlage
die Dynamik der Energieversorgung erfolgreich nachkommen kann und die bei der Methani-
sierung erzeugte Warme in industriellen Anlagen in der N&he der Anlage genutzt werden kann.
Daruber hinaus muss das Methan Qualitatsstandards erreichen, um es in ein lokales Erdgas-
netz einspeisen zu kénnen.

e Helmeth

Das Ziel von Helmeth ist die Demonstration mit PtG-Systemen mogliche Wirkungsgrade von
Uber 85% durch Hochtemperaturelektrolyse zu erreichen. Die Elektrolyseforschung wird in ei-
nem 15 kW SOEC-Elektrolyseur durchgefihrt, der bei 800 ° C und 15 bar arbeitet, wahrend
der Methanisierungsprozess zwei Reaktoren in Reihe bei 300 ° C und 30 bar mit dazwischen-
liegender Wasserentfernung umfasst, die bis zu 5,4 m3h Methan produzieren [31]. Die Anlage
wird voraussichtlich mit Teillasten von bis zu 20% betrieben.

e El-Opgraderet Biogas

Das Projekt EI-Opgraderet Biogas zielt darauf ab, in Foulum (Danemark) eine Pilotanlage zur
Methanisierung von CO. aus Biogas zu entwerfen, zu bauen und zu betreiben. Der Wasser-
stoff wird aus einem SOEC-Elektrolyseur mit einer installierten Leistung von 40 kW gewonnen.
Laut den verdffentlichten Informationen forscht das Projekt intensiv in der SOEC-Elektrolyse
fur PtG-Anlagen, hauptsachlich jedoch aus einer theoretischen Perspektive. Obwohl das Pro-
jekt im Jahr 2017 offiziell abgeschlossen wurde, sind nur begrenzte Informationen zu dem
Ergebnis und zu den endgliltigen Schlussfolgerungen vorhanden.

e EE-Methan aus CO;

Das Energy Institute der Johannes Kepler Universitat Linz beteiligt sich an vier miteinander
verbundenen Projekten zur Entwicklung eines gesamten PtG-Systems in Osterreich. Das
,Wind2Hydrogen“-Projekt baute eine 100 kW Pilotanlage mit 12 PEM-Elektrolyseuren, das
~EE-Methan aus CO."-Projekt entwickelt eine katalytische Methanisierung, das ,,OptFuel-Pro-
jekt konzentriert sich auf die biologische Methanisierung und schlieZlich untersucht das ,Un-
derground Sun Storage“-Projekt die Speicherung des erzeugten Gases.

Das Hauptziel des EE-Methans aus CO;-Projektes ist die Entwicklung einer keramischen
Wabe, die an industrielle CO,-Quellen angepasst ist, um die Lebensdauer von kommerziellen
Katalysatoren zu erhthen. Der Methanisierungs-Pilotplan enthalt drei Reaktoren mit Zwi-
schenkihlung. Die Betriebsbedingungen erlauben Driicke bis zu 20 bar [23].

e RENOVAGAS

Das RENOVAGAS-Projekt zielt auf die Entwicklung einer PtG-Anlage zur Methanisierung von
CO; aus einer Biogasanlage. Darlber hinaus sollte das produzierte Methan die Qualitatsnor-
men fur die Einspeisung in das Gasnetz erfullen. Das Pilotprojekt wird einen 15-kW alkalischen
Elektrolyseur und einen modularen Mikrokanalreaktor mit Olkiihlung umfassen. Der Reaktor
arbeitet bei 25 bar und 275 — 330 °C mit einer Gasraumgeschwindigkeit zwischen 2.000 und
20.000 h™. Der Katalysator basiert auf Ru, welches sich auf Al,Os stitzt. Enagas S.A., der
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technische Leiter des spanischen Gassystems, leitet dieses Projekt. Basierend auf den Ergeb-
nissen dieses Projekts ist es geplant, die Anlage durch den Bau einer 250 kW Pilotanlage in
einer zweiten Projektphase zu vergroRern.

2.1.3 Biologische Methanisierung

Eine alternative Variante zur Durchfiihrung der Methanisierung ist ein biochemisch katalysier-
ter Prozess durch Mikroorganismen, die Kohlenstoffdioxid und Wasserstoff verstoffwechseln
und Methan als Stoffwechselprodukt ausscheiden [32]. Einer der Hauptvorteile dieser Alterna-
tive besteht darin, dass die Reaktion selbst unempfindlich gegen Verunreinigungen ist und
somit weitestgehend ohne Gasreinigung im Vorfeld des Reaktionsraumes auskommt [33].
Nachteilig ist, dass eine Abwarmenutzung aufgrund der niedrigen Betriebstemperaturen von
30° bis 80 °C nur sehr eingeschrankt moglich ist und sich dadurch die Systemwirkungsgrade
erhOhen lassen.

Bei einer konventionellen Biomassevergéarung kann die biologische Umsetzung des wahrend
der aeroben Vergarung entstehenden Kohlenstoffdioxids konzeptionell auf zwei Arten erfol-
gen. Die erste entspricht einer in-situ-Reaktion, bei der Wasserstoff direkt in den Fermenter
eingemischt wird. Die zweite entspricht einer ex-situ-Reaktion, bei der Kohlenstoffdioxid mit-
Wasserstoff in einem separaten Reaktor zu Methan reagiert, nachdem die Erzeugung von
Biogas abgeschlossen ist [34].

Fermenter

Biomasse Vergédrung und
Methanisierung

Wasserstoff

Reaktor
Methanisierung

: Fermenter
Biomasse Vergirung

1t 1

Abbildung 1: Schematische Darstellung der in-situ (oben) und ex-situ (unten) biologische Me-
thanisierung

Der Reaktionsumsatz von CO; kann grol3er 98 % erreichen [35]. Ein weiteres Merkmal des
biologischen Prozesses ist, dass er niedrige GHSV-Werte (Englisch fur Gas Hourly Space
Velocity) von etwa 25 - 110 h't im Vergleich zur katalytischen Methanisierung aufweist [36].
Bei der katalytischen Methanisierung wird eine GHSV von bis zu 5.000 h* erreicht [37].
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2.1.3.1 Design der Reaktoren zur Biologischen Methanisierung

Grundsatzlich kénnen Reaktoren flr die biologische Methanisierung in die drei Hauptgruppen

LTS

~Ruhrkesselreaktor”, “Blasensaulenreaktor und ,Rieselbettreaktor eingeteilt werden [38] [39].
o Ruhrkesselreaktor (CSTR: complet stirred-tank reactor)

Die meisten Studien zur biologischen Methanisierung (s. Tabelle 2) wurden in Rihrkesselre-
aktoren (CSTR) durchgefiihrt. Dabei handelt es sich um Testreaktoren von auf3erst geringem
Volumen (typischerweise von 1 bis 2 L). Aufgrund seiner Konstruktionsweise ermdoglicht der
Reaktor eine homogene Verteilung der Reaktanten, eine einheitliche Temperatur im gesamten
Medium und eine homogene Stromung der aufsteigenden Gase. Eine Uberfihrung in indust-
rielle Mal3stabe bedeutet meist ein relativ hoher Aufwand.

e Blasenséaulenreaktor

Ein Blasensaulenreaktor ist ein mehrphasiger Reaktor, wo die Gasphase in eine fllissige
Phase in Form von zerstreuten Blasen dispergiert. In diesem Reaktor wird das Bett kontinu-
ierlich fluidisiert, d.h. die Mikroorganismen sind permanent in Kontakt mit einem fliissigen Me-
dium [40]. Die einfachste Blasensaulenkonfiguration besteht aus einem vertikalen Zylinder, in
dem das Gas durch einen Gasverteiler am Boden eintritt und die flissige Phase im Batchbe-
trieb bereitgestellt wird oder entweder im Gleichstrom oder Gegenstrom zum aufsteigenden
Gasstrom zugefuhrt wird. Trotz des einfachen Designs der Blasenséule existieren komplexe
fluiddynamische Wechselwirkungen und Kopplungen zwischen den Phasen [41].

Blasenséaulenreaktoren weisen einige Vorteile wahrend des Betriebs und der Wartung auf, wie
z. B. hohe Warmeibertragungsraten, Kompaktheit und niedrige Betriebs- und Wartungskos-
ten. Sie finden einen breiten Anwendungsbereich in der Verfahrenstechnik, insbesondere in
biochemischen Anwendungen [42].

e Rieselbettreaktor (TBR: Trickel-bed reactor)

Rieselbettreaktoren kénnen als eine Variation anaerober Filter betrachtet werden [43]. lhr
Hauptmerkmal ist es, dass ihr Reaktionsvolumen nicht mit Flissigkeit gefillt ist, sondern dass
die Nahrstoffe von oben eingespeist werden, wodurch die Oberflache der Fllkdrper befeuch-
tet wird, in der sich die immobilisierten Mikroorganismen befinden.

2.1.3.2 Technische Aspekte der Biologische Methanisierung

e Gas-Flussigkeit Stofftransport

Die Grundannahme zahlreicher Studien ist, dass der Gas-Flissigkeit-Stofftransport, d. h. die
Geschwindigkeit des Phaseniibergangs von gasformig nach flissig von Wasserstoff, der am
starksten limitierende Faktor fur die Methanisierung ist [44—47]. Da nur in flissigem Medium
aufgeltster Wasserstoff durch Archaeen metabolisiert werden kann, wirde ein verbesserter
Stoffiibergang den Aufwand, die Reaktorgré3e und schlussendlich die Kosten senken [35].

e Temperatur des Reaktors

Experimente zeigen konsistent, dass die Reaktionstemperatur einen starken Einfluss auf die
Methanisierungsreaktion hat. Luo und Angelidaki (2012) [48] zeigen in ihren Versuchen, dass
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sich die Reaktionsrate verdoppelt, wenn sich die Betriebsbedingungen des Methanisierungs-
reaktors von mesophilen (33-45 °C) zu thermophilen Bedingungen (64-70°C) &ndern. Ahnliche
Ergebnisse liefern die Arbeiten von Guiot et al. (2011) [49], die zeigen, wie die Reaktionsrate
bei der Methanisierung von Synthesegasen aus Biomassevergasung vervierfacht werden
kann, wenn die Betriebstemperatur des Reaktors von mesophil in thermophil geandert wird.

Unter Bertcksichtigung des negativen Einflusses eines Temperaturanstiegs auf die Loslichkeit
von Wasserstoff — und damit auf die Methanisierung — und des positiven Einflusses auf die
Erhohung der Reaktionsgeschwindigkeit legen die Ergebnisse nahe, dass eine geringere Was-
serstoffkonzentration im fliissigen Medium durch eine héhere biologische Aktivitat aufgrund
des Temperaturanstiegs kompensiert wird. Dies wiirde den Stofftransport durch die Gas-Flus-
sig-Phasengrenze erhéhen. Diese mdgliche Erklarung, die von Lecker et al. (2017) [38] vor-
geschlagen wurde, wurde jedoch nicht vollstandig Uberprift, und es liegen derzeit keine Infor-
mationen aus Versuchsreihen vor, die es ermoglichen, den Einfluss jeder dieser Variablen
unabhangig voneinander zu messen.

e Betriebsdruck des Reaktors

Eine Erhéhung des Betriebsdrucks tragt zu einer htheren Konzentration der Reaktionsgase in
der flissigen Phase bei und damit zu ihrer Umwandlung. Seifert et al. (2014) [50] zeigen, dass
ein hdherer Betriebsdruck bei der Methanisierung den Partialdruck der Reaktionspartner in der
gasformigen Phase deutlich erhdht und damit die Gleichgewichtskonzentration in der fliissigen
Phase, wodurch sich der Methananteil erhéht. Ullrich et al. (2018) [51] zeigen in einem Ver-
such, wie der Methananteil von 64 % auf 87 % steigt, wenn in einem Rieselbettreaktor der
Betriebsdruck von 1,5 bar auf 9 bar erhdht wird.

Ein hoher Betriebsdruck des Reaktors begtinstigt nicht nur den Methananteil (Methangehalt
im Produktgas), sondern vereinfacht auch die Einspeisung von Methan in das Erdgasnetz.
Nach Ullrich et al. (2018) [51] sind die Nettovorteile der Erhéhung des Drucks und seine tech-
nisch-6konomischen Auswirkungen noch nicht umfassend untersucht.

e Methanbildungsrate — MFR (methane formation rate)

Ein haufig verwendeter Parameter zur Quantifizierung der Leistung eines Reaktors oder zum
Vergleich verschiedener Reaktortypen ist die Bildungsrate, die bei Methanreaktoren als MFR
bezeichnet wird (von Englisch methan formation rate).

Lecker et al. (2017) [38] kommen nach Untersuchung zahlreicher Studien zu dem Schluss,
dass die MFR von in-situ Reaktoren im Allgemeinen niedriger ist als die von ex-situ Systemen.
Typische MFR-Werte von in-situ Reaktoren liegen, wie aus den Arbeiten von Luo and Angeli-
daki (2012) [48] sowie Burkhardt and Busch (2013) [52] hervorgeht, zwischen jeweils 0,018
und 1,49 m3/(m?3 d). Die MFR-Werte von ex-situ Systemen sind tendenziell héher und bewegen
sich, den Studien von Guneratnam et al. (2017) [53] und Savvas et al. (2017) [35] zufolge,
zwischen 0,45 bis 150 m3/(m?3 d), was es schwierig macht, ,typische Werte“ zu ermitteln. Ta-
belle 2 fasst kurz die MRF-Werte sowie weitere wichtige Parameter kurzlich veréffentlichter
Studien zusammen.
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Tabelle 2:

Reaktortypen zur biologischen Methanisierung von CO

Reaktor Temperatur | Konfiguration | Methanenteil MFR in Referenz
in °C vivin % m3/(m2 d)
CSRT 55 In-situ 65,0 0,018 [48]
CSRT 52 In-situ 89,0 0,24 [54]
CSRT 38 In-situ 89,0 0,39 [55]
CSRT 37 In-situ 90,0 0,43 [56]
UASB 55 In-situ 81,0 1,14 [44]
CSRT 65 Ex-situ 88,0 0,45 [53]
Up-flow 55 Ex-situ 96,0 0,90 [47]
UASB 37 Ex-situ 98,0 1,49 [57]
TBR 37 Ex-situ 96,0 2,52 [58]
CSRT 35 Ex-Situ 98,0 4,50 [59]
TBR 40 Ex-situ 87,0 4,90 [51]
CSTR 65 Ex-situ 85,0 5,11 [50]
AF 53 Ex-situ 90,0 6,35 [60]
TBR 55 Ex-situ 88,3 8,83 [61]
TBR 55 Ex-situ 98,0 15,40 [62]
Biofilm 37 Ex-situ 90,0 150,00 [35]

CSRT: Ruhrkesselreaktor, UASB: Upflow Anaerobic Sludge Blanket, TBR: Trickel-bed reactor, AF: anaerobe
Filter

Die in Tabelle 2 aufgefiihrten Werte ermdglichen es nicht, einen Zusammenhang zwischen
dem Methananteil und der MFR herzustellen. Unter den glnstigsten Bedingungen betragt der
Methananteil bei mesophilen Temperaturen 98 % [59, 63].

Fast alle der in Tabelle 2 zusammengefassten Arbeiten basieren auf Versuchen, die in Reak-
toren von auferst geringem Volumen (zwischen 1 und 13 L) durchgefiihrt wurden. Diese Re-
aktoren sind sehr viel kleiner als die von industriellen Anlagen.

Alle in Tabelle 2 vorgestellten Forschungsarbeiten heben das Potenzial der biologischen Me-
thanisierung fur die Erzeugung von erneuerbarem Methan aus Biogasanlagen hervor. Jedoch
wurden die Versuche, mit Ausnahme der Arbeiten von Luo and Angelidaki (2012) [48] und Yun
et al. (2017) [59], mit stéchiometrischen Mischungen von Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid
(4:1) durchgeflihrt, also ohne das Vorhandensein von Methan in der Mischung von Eduktgasen
zu simulieren, dass zum Zweck der Reaktion als Inertgas dient. Sein Vorhandensein impliziert
eine Erhéhung des Massenstroms des einzuspeisenden Wasserstoffs sowie eine Verringe-
rung des Partialdrucks des Wasserstoffs als auch des Kohlenstoffdioxids, was sich nachteilig
/ ungunstig auf den Stoffaustausch zwischen beiden Phasen (Gas und flussig) auswirkt. Aus
diesen Grunden ist anzunehmen, dass die Schlussfolgerungen der oben dargestellten Studien
nicht vollstandig auf die Betriebsbedingungen von Pilotanlagen oder industriellen Anlagen
Ubertragen werden kdnnen.

2.1.3.3 Demoanlagen zur biologischen Methanisierung

Neben der Erdrterung der technischen Aspekte der biologischen Methanisierung listen Bar et
al. (2018) [64], Aryal et al. (2018) [39] und Bailera et al. (2017) [23] die Pilotanlagen zur biolo-
gischen Methanisierung auf, die in Betrieb sind oder sich im Bau befinden. Tabelle 3 fasst
diese Ergebnisse zusammen.
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Tabelle 3: Testanlagen zur biologischen Methanisierung

Verantwortlich Projekt Verfahrenskonzept Land
. ex-situ — Blasensaulenre- N
Electrochaea BioCat aktor Danemark
GmbH _biocat-project.
(www.biocat-project.com) 1 MW alkalischer Elektrolyseur (Avedare)
Viessman BioPower2Gas ex-situ — Ruhrkessel Deutschland
GmbH (www.viessmann.de) zwei 150 kW PEM Elektrolyseur (Allendorf)
MicroPyros n.a. ex-situ - n.a. Deutschland
Gmbh

Biologische Methanisie-

_PFI in rung ex-situ — Rieselbettreaktor Deutschland
Pirmasens ) n.a.
(www.pfi-germany.de)
Camblrgn E.co.\/olt _ na USA
Innovation (www.cambrianinnovation.com)

Wie zu erkennen ist, haben fast alle Pilotanlagen die ex-situ Methanisierung als Verfahrens-
konzept implementiert. Die Anlage von Electrochaea (Avedgre in DAbemark) verwendet einen
Blasens&aulenreaktor [64]. Diese Pilotanlage ist an einen 1 MW AEL-Elektrolyseur gekoppelt.
Das CO; wird aus einer Biogasaufbereitungsanlage gewonnen, die in einer Klaranlage instal-
liert ist [65, 66].

Der von Viessman GmbH betriebene Reaktor hat ein Volumen von 5 m?3 (Flissigkeitsvolumen
3 m3) und entspricht einem RuUhrkesselreaktor. Die Methanisierungsanlage ist an einen
PEM-Elektrolyseur von 300 kW gekoppelt. Durch den kontinuierlichen Betrieb der Anlage
(6.500 h/a) weist der Prozess stabile Betriebsbedingungen auf und erreicht einen Methananteil
(Methangehalt im Produktgas) von ca. 96 % [67].

FPI Germany GmbH informiert auf ihrer Webseite Uber ihre Forschung im Bereich eines bio-
logischen Methanisierungsverfahrens; es stehen allerdings erst wenige technische Daten zur
Verfiigung. Im Prinzip sollte eine Demoanlage ca. 100 m3/h Biomethan erzeugen, das zum
Schluss ins Erdgasnetz eingespeist werden kann. Analog informiert die Firma Cambrian Inno-
vation in den USA, dass sie gerade ein neues Verfahren entwickelt, um Biomethan zu produ-
zieren. Es geht darum, dass eine biologische Methanisierung wahrend der Abwasserklarung
stattfindet.

2.1.3.4 Vergleich zwischen in-situ und ex-situ Methanisierung

Das technische Hauptproblem bei der biologischen in-situ Methanisierung ist zum einen die
standige Anpassung zwischen der Menge an Wasserstoff, die in den Fermenter eingespeist
wird, und der CO,-Erzeugungsrate bei Vergarung. Hierbei muss darauf geachtet werden, dass
entweder der Prozess in einem CSTR stattfindet oder der Reaktor muss in Sektoren eingeteilt
werden, was bei Reaktordurchmessern mit Feststoffpartikel (Substrat) von bis zu 20 m als
sehr schwierig erscheint. Dies erfordert zudem eine permanente Messung der Gasldsung im
Reaktor. Das Problem der Inhibition wegen des hohen Partialdruckes von Wasserstoff wah-
rend der Vergarung ist ebenfalls eine der Hauptschwierigkeiten, die es zu l6sen gilt [39]. Der
Hauptvorteil einer in-situ-Methanisierung kdnnte darin bestehen, dass sie im Vergleich zur ex-
situ-Methanisierung niedrigere CAPEXs mit sich bringt, da die vorhandene Infrastruktur fur
Retrofitting bestehender Fermenter genutzt werden kann.
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Hingegen bedeutet die ex-situ biologische Methanisierung eine zusatzliche Investition durch
den Bau und die Installation eines separaten Reaktors, der fir die Kopplung mit einer bestimm-
ten Biogasanlage ausgelegt sein muss. Allerdings vermeidet in diesem Fall das spezifische
Design die oben geschilderten Betriebsprobleme.

2.1.3.5 Vergleich zwischen katalytischen und biologischen Methanisierung

Tabelle 4 fasst kurz die wichtigsten Merkmale und Unterschiede zwischen der biologischen
und der chemischen Methanisierung vergleichend zusammen:

Tabelle 4: Stand der Technik 2017 der chemischen und biologischen Methanisierung in
Anlehnung an [4, 37, 38, 68]

Biologische Methanisierung | Katalytische Methanisierung

Betriebstemperatur

in °C 30-80 300-550
Katalysator Enzyme der Mikroorganismen Meist nickelbasiert
pH-Wert 6,8-7,2 -
Katalysatorgift Nein Ja

Atmospharisch und Druckbe-

Betriebsdruck in bar haftet bis 20 bar bis 70
GHSV @in ht 25-110 500 - 5.000
Varianten in-situ und ex-situ Nein
Warmeintegration Ja Ja

) GHsV (: es bezieht sich auf die hypothetische Stromungsgeschwindigkeit unter der Annahme, dass das jeweilige
Fluid das einzige ist, das entlang der Querschnittsflache flief3t.

Die Betriebstemperatur der katalytischen Methanisierung stellt eine Moéglichkeit dar, eine ge-
wisse Menge an Warme zu verwenden, um die Gesamtprozesseffizienz zu erhéhen. Die bio-
logische Methanisierung hingegen findet in einem erheblich niedrigeren Temperaturbereich
(30 bis 80°C) statt, bei dem viel weniger Abwéarme genutzt werden kann. Aufgrund des erheb-
lichen Unterschieds in ihrer GHSV, ca. 100 h! firr die biologische Methanisierung und von 500
bis 5.000 h* fur die katalytische Methanisierung [69] waren biologische Methanisierungen
deutlich grof3er als die Reaktoren der katalytischen Methanisierung. In Bezug auf die Flexibili-
tat ist die katalytische Methanisierung jedoch aufgrund der langsamen Anlaufzeiten des Re-
aktors und wegen der vorgeschalteten Gasreinigung weniger flexibel als die biologische Me-
thanisierung.

2.1.3.6 Fazit und Perspektiven

Die oben dargelegten Informationen zeigen, dass es derzeit nur Pilotanlagen zur biologischen
Methanisierung gibt, in denen ausschlie3lich Konzepte der ex-situ Methanisierung getestet
werden. Die Studie von Bér et al. (2018) [64] und Aryal et al. (2018) [39] bestatigt, dass Anla-
gen zur biologischen Methanisierung noch nicht kommerziell verfiigbar sind und dass es noch
eine Reihe technischer Aspekte gibt, die geldst werden missen.

Die Katalytische Methanisierung ist eine Technologie, bei der bereits wesentliche Erfahrungen
gemacht werden konnten. Im Moment ist die grof3te Herausforderung der katalytischen Me-
thanisierung, das Management der wahrend der Reaktion freigesetzten Warme zu verbessern,
um PtG-Prozesse effizienter zu machen. Ferner wird in Demonstrationsanlagen die Flexibilitat
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der Reaktorkonzepte mit schnellen dynamischen Reaktionen und mit besseren Warmeuber-
tragungseigenschaften zur flexiblen Fahrweise untersucht.

2.1.4 Konzepte zur Kopplung von PtG und Biogasanlagen

Dieser Abschnitt analysiert die Moglichkeiten und die Grenzen der Kopplung von Power-to-
Gas mit Kohlenstoffdioxid aus Biogasanlagen, um die Grundlagen fir die Kosten- und die Po-
tentialanalysen zu generieren. Hierbei wird ein Augenmerk auf die Umsetzbarkeit gelegt und
daher nur Konzepte vorgeschlagen, die technisch umsetzbar sind. Etwaige Pufferung von an-
fallenden Gasen zur Entkopplung der hochdynamischen Stromerzeugung von der Methanisie-
rung wird bericksichtigt.

2.1.4.1 Einleitung

Im Unterschied zu anderen Technologien zur Energiespeicherung haben PtG-Systeme zahl-
reiche Freiheitsgrade, was zu einer Vielzahl an (unterschiedlichen) Wertschdpfungsketten
fuhrt [70, 71].

CO,-Quellen

Fossil F
CO,

R CH,
Photovoltaik = Methanisierung

Strom

Warme

Ha

Elektrolyseur Mobilitat

dargebotsabhangig
erzeugte Energie

Abbildung 2: Madgliche Freiheitsgrade in PtG-Wertschopfungsketten

Wie Abbildung 2 schematisch darstellt, kann der erneuerbare Strom via PtG-Produkte Methan
und Wasserstoff, in alle Sektoren tberfiihrt und dort eingesetzt werden [72]. Schiebahn et al.
(2015) [73] analysieren beispielsweise zwei Wertschopfungsketten fir die Wasserstoff- und
Methanproduktion mittels PtG-Systemen in Deutschland. Eine erste Anwendung von PtG-Ga-
sen liegt im Verkehrssektor, da die Kraftstoffpreise im Verkehrssektor hoch sind (fast
8 ct€/kWh vor Steuern), wahrend der Preis flir Methan, das ins Netz eingespeist wird, nicht
hoher als 4 ct€/kWh ist. Bei allen Abschatzungen wird von einer Befreiung der EEG-Umlage
ausgegangen.

Der Einsatz einer PtG-Anlage zur Erhéhung des nutzbaren erneuerbarem Stroms und somit
zu Minderung von Abschaltung fuihrt zu einem geringerem 6kologischen FuRabdrucks in die-
sem Netzabschnitt. [74].

14 | DVGW-Forschungsprojekt G 201622



Bei der Konzeption und Auslegung einer PtG-Anlage besteht die Mdglichkeit, die Methanisie-
rung von der Elektrolyse durch den Bau eines etwas gréf3eren Elektrolyseurs mit Zwischen-
speicherung von Wasserstoff unabhangiger zu machen. Dies kénnte dem Elektrolyseur Flexi-
bilitat geben, sodass dieser in groRerer Autonomie mit dem Stromnetz agieren kann und ein
weitestgehend kontinuierlicher Betrieb der Methanisierung méglich ist. Doch auch ein diskon-
tinuierlicher Methanisierungsbetrieb mit Umwandlung von Kohlenstoffdioxid ist moglich, wenn
Wasserstoff aus der Elektrolyse verfiigbar ist. Beide Alternativen basieren auf Ergebnissen
von Pilotanlagen, die zeigen, dass PtG-Anlagen relativ schnell in Betrieb genommen werden
kénnen (An- und Abfahrzeiten nicht lAnger als 5 min bei Warmhaltebetrieb) [37]. Allerdings
kénnen sowohl die Motivation dieser beiden Betriebsarten als auch ihre jeweiligen 6konomi-
schen Aspekte sehr unterschiedlich sein.

Wie bereits erwahnt, lasst die Art der Stromquelle einen groRen Spielraum flir den Betrieb
einer PtG-Anlage sowie fur die Art der Dienstleistung zu, die diese anbieten kann. Auf diese
Weise kommt es zu einem Zielkonflikt zwischen der Minderung der Kohlenstoffdioxidemissio-
nen, den Volllaststunden und den 6konomischen Aspekten des Gesamtprozesses. All dies ist
besonders wichtig, wenn der Durchdringungsgrad von erneuerbaren Energien (level of penet-
ration of renewables) in ein bestimmtes Stromnetz berucksichtigt wird, in dem das PtG-System
betrieben werden soll. Bei einem Netz zum Beispiel, in das viel oder ausschlief3lich EE einge-
speist wird, wobei die Residuallast nicht verbraucht werden kann, ist davon auszugehen, dass
der Preis fir diesen Strom null (oder niedriger als der jahrliche Mittelwertpreis) ist und der
Uberschussige Strom durch ein elektrochemisches Verfahren wie PtG gespeichert werden
kann bzw. muss, um einen saisonalen Ausgleich zu schaffen oder Strom in andere Sektoren
Uberfihren zu konnen. Allerdings wéren die Volllaststunden unter diesen Bedingungen zu
niedrig, um eine kapitalintensive Investition zu rechtfertigen. Einerseits zeigen [75], dass in
einer PtG-Anlage etwa 5.000 VLS bendétigt werden, damit die Gestehungskosten von Methan
zumindest vergleichbar mit denen von Erdgas sind, andererseits schatzt [76], dass fir
Deutschland bei einem Szenario mit 40 % dargebotsabhéngig erzeugter Energie (d. h. Wind
und PV) nur 2.000 VLS erreicht werden. Um die Rolle eines PtG-Systems in einem System
mit moderater Penetration von dargebotsabhangig erzeugter Energie zu bewerten, entwickeln
Ahern et al. (2015) [34] ein Modell fir eine Energieinsel, wobei Wind 35 % der installierten
Leistung liefert, was zu einer Spitzenlastkappung (curtailment) von 11,75 % fir ca. 3.600 h/a
fuhrt. Die Einbindung einer PtG-Anlage in dieses System hat einen geringen Einfluss auf die
Spitzenlastkappung (11,43 %), das mit einem durchschnittlichen Strompreis von 5,8 ct€/kWh
und 4.100 h/a arbeitet. Eine weitere Variable, die diese Alternative noch komplexer werden
lasst, ist die Dynamik der Residuallast, deren Spitzen sehr unregelmalig stattfinden kénnen
und folglich ein stdndiges An- und Abschalten des Elektrolyseurs notwendig machen. Eine
weitere technische Schwierigkeit besteht eventuell darin, dass die Ubertragung von der Strom-
quelle zur PtG-Anlage aufgrund einer Netziberlastung in diesem Moment nicht mdglich ist.
Diese, fur die Wirtschatftlichkeit des Prozesses unguinstigen Bedingungen, kénnten sich in Zu-
kunft in Energiesystemen mit einer starken Eindringung von erneuerbaren Energien (ca. fast
80 %) verbessern [74].

Parra und Patel (2016) [70] schatzen die Gestehungskosten von Wasserstoff und Methan fur
PtG-Anlage in der Schweiz mit einem methodischen Ansatz, der dem im vorherigen Abschnitt
beschriebenen vollig entgegengesetzt ist. Der Strom zur Elektrolyse wird aus dem Stromnetz
bezogen; eine PtG-Anlage ist daher nicht an eine bestimmte erneuerbare Energiequelle an-
geschlossen. Der Kaufpreis entspricht dem Spotpreis im Strommarkt. Nach diesem Konzept
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mussen die Elektrolyseure schatzungsweise 7.000 h/a in Betrieb sein, um minimale Geste-
hungskosten zu erreichen.

Schlieflich bringt die Art der Technologie (Komponenten der PtG-Anlage) zahlreiche Mdglich-
keiten des Betriebs, der Energieintegration, der Umwandlungswirkungsgrade und der Kosten
mit sich. AulR3erdem flihrt der Einsatz verschiedener Technologien bei gleichem Konversions-
pfad zu unterschiedlichen Gesamtwirkungsgraden. Tabelle 5 fasst die Umwandlungswirkungs-
grade fur die einzelnen Komponenten eines PtG-Systems zusammen.

Tabelle 5: Wirkungsgrade der einzelnen Komponenten von PtG-Systemen in Anlegung an
[37, 77-79]
Schritt Technologie Wirkungsgrad in %
Alkalischer Elektrolyseur (AEL) 62-82
Elektrolyse Protonen-Austausch-Membran (PEM) 67-82
Hochtemperatur-Elektrolyseur (SOEC) 89
. Biologisch 95
Meth
ethanisierung Katalytisch 70-85
Verdichtung Kolbenkompressor 70-80

In den folgenden Abschnitten werden Wertschdpfungsketten vorgestellt, die durch die Nutzung
von Kohlenstoffdioxid aus bestehenden Biogasanlagen, und auch Biogasaufbereitungsanla-
gen, implementiert werden kénnen. Um die Interpretation der Diagramme zu erleichtern, ist in
Rot die Infrastruktur markiert, die in einer bereits in Betrieb befindlichen Biogasanlage instal-
liert werden muss, um das Kohlenstoffdioxid in einem PtG-System nutzen zu kénnen.

2.1.4.2 Methanisierung von CO- aus Biogasanlagen

e Ex-situ Biologische Methanisierung von Biogas

Die Umwandlung von Kohlenstoffdioxid in Methan kann direkt durch ex-situ biologische Me-
thanisierung erfolgen. Dabei wird das in einem konventionellen Fermenter (R-1) erzeugte Bi-
ogas (ein Gemisch aus Kohlenstoffdioxid und Methan) in einen Reaktor (R-2) eingespeist, wo
die Methanisierungsreaktion stattfindet. Der fur die Umwandlung von Kohlenstoffdioxid not-
wendige Wasserstoff wird in einem Elektrolyseur (E) durch die elektrochemische Umwandlung
von Wasser erzeugt und in stdchiometrischem Verhéltnis (4:1) in den Reaktor (R-2) einge-
speist.
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Abbildung 3: Ex-situ biologische Methanisierung entweder mit Einspeisung von Methan ins
Erdgasnetz oder Strom ins Stromnetz. E: Elektrolyseur, BHWK: Blockheizkraft-
werk, R-1: Fermenter, R-2: Methanisierungsreaktor; B-1: Wasserstoffbehalter, B-
2: Biogasbehalter, F-1: isothermischer Flash, K-1: Verdichter

Ein effizienter Methanisierungsprozess ermdglicht es, einen hohen Methangehalt im Produkt-
gas zu erreichen (ca. 98 % - s. Abbildung 3 K-1), sodass das erzeugte Methan nach Trocknung
und Anpassung an die brenntechnischen Eigenschaften direkt in das Gasnetz eingespeist
werden kann. Fir den Fall, dass kein Wasserstoff zur Verfigung steht, kann die BHKW-Anlage
in Betrieb gehen und somit wie gewohnt Strom in das Netz einspeisen. Diese Konfiguration
ermdglicht eine duale Energieerzeugung, d.h. entweder von EE-Methan oder Strom, je nach
Verfugbarkeit von Wasserstoff oder in Abhangigkeit anderer Randbedingungen.

Wie im vorherigen Abschnitt dargelegt, wirde die Installation eines Wasserstoffspeichers ei-
nen flexibleren Betrieb zwischen der Elektrolyse und der Methanisierung ermdglichen, was
einen kontinuierlichen Methanisierungsbetrieb gewahrleistet und somit eine vollstandige Um-
wandlung des verfugbaren Kohlenstoffdioxids aus der Biogasaufbereitungsanlage.

Herkdmmliche Biogasanlagen verfiigen in der Regel lber Biogasspeicher mit stiindlichen
Speicherkapazitaten. Neben ihrer unterstitzenden Funktion wirken sie au3erdem als Stabi-
lisatoren des gesamten Systems und verbessern somit die Betriebsbedingungen.

Diese Konfiguration ahnelt stark der der Pilotanlage des Projektes Biocat [80]. Bei diesem
Demo-Projekt wird Biogas aus einer Klaranlage (Vergarung von Klarschlamm) als Eduktgas

DVGW-Forschungsprojekt G 201622 | 17



18

eingesetzt. Ein 1 MW alkalischer Elektrolyseur (AEL) wird mit einem ex-situ-Methanisierungs-
reaktor fir den Betrieb bei Drucken von bis zu 10 bar gekoppelt. Die im Prozess erzeugte
Abwarme wird in dem Prozess der Klaranlage eingesetzt.

¢ In-situ Biologische Methanisierung von Biogas

Wie in der Einleitung definiert, erfolgt die in-situ Methanisierung durch direkte Einspeisung von
Wasserstoff in den Fermenter (R-1).

Biomethan

lJ

Biogas
B-2

Garrest

Ky

i

R-1
Biomasse

Abbildung 4: In-situ biologische Methanisierung mit Einspeisung ins Erdgasnetz (E: Elektro-
lyseur, BHWK: Kraft-Warme-Kopplungsanlage, R-1: Fermenter, B-1:Wasserstoff-
behalter, B-2: Biogasbehdlter, F-1: isothermischer Flash, K-1: Verdichter)

Diese Konfiguration erfordert im Prinzip keine gréf3eren baulichen Veranderungen am Fer-
menter, wohl aber die Installation von Mess- und Automatisierungsgeraten zur Steuerung der
Reaktionsbedingungen [55]. Wie im vorherigen Fall ist es auch hier méglich, einen Wasser-
stoffspeicher flr einen kontinuierlichen Methanisierungsprozess zu installieren, sollte die Ver-
sorgung mit Wasserstoff unterbrochen sein.

In Anbetracht ihrer praktischen Schwierigkeiten und der noch geringen Erfahrung bei der Ska-
lierung solcher Prozesse (s. K1) hat diese Konfiguration derzeit sehr geringe Umsetzungs-
chancen und ist nur als theoretische Mdglichkeit zu verstehen. Sie wird daher in dieser Studie
nicht weiter betrachtet.

o Katalytische Methanisierung von Biogas

In dieser Konfiguration diente als Eduktgas ein Gasgemisch aus Methan und Kohlenstoffdi-
oxid. Im Unterschied zur biologischen Methanisierung erfolgt die katalytische Umwandlung
unter hohem Druck, sodass es notwendig ist, das Gemisch aus reaktiven Gasen (Kohlenstoff-
dioxid und Wasserstoff) mit einem Kompressor (K-1) auf 15-25 bar zu verdichten.
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Abbildung 5: Katalytische Methanisierung von Rohbiogas (E: Elektrolyseur, BHWK: Kraft-
Warme-Kopplungsanlage, R-5: Fermenter, B-1: Wasserstoffbehalter, B-2: Biogas-

behalter, F-1: isothermischer Flash, F-2: isothermischer Flash, K-1: Verdichter, R-
1 bis R-4: katalytische Reaktoren)

Da die Methanisierungsreaktion durch das thermodynamische Gleichgewicht begrenzt ist, wird
meist ein mehrstufiges Reaktorsystem (R1, R2, R3 und R4) mit Zwischenkihlung eingesetzt,
wie in Abbildung 5 dargestellt. Der aus dem Reaktor austretende Strom wird auf unter 300 °C
abgekihlt werden, bevor er dem nachsten Reaktor zugefihrt wird. Simulationen mit Gibbs-
Reaktoren zeigen, dass ein Methangehalt von ca. 98 % im Produktgas erreicht werden kann
(Output-Strom aus R-4), wenn vier mehrstufige Reaktoren mit betriebsmafligen Bedingungen
eingesetzt werden (Betriebsdruck bei 15 bar und Zwischenkihlungstemperatur nicht héher als
300 °C).

Neben Methan setzt die Methanisierungsreaktion Wasser frei. Dies erfordert eine Entfernung
(Zwischenentnahme) mithilfe eines isothermischen Flashes (F-2). Dieses Wasser kann wie-
derverwendet (recycelt) werden und nach Wasseraufbereitung spéater fur die Erzeugung von
Wasserstoff verwendet werden.

Die beim Abkihlen der Reaktoren abgefiihrte Warme kann innerhalb der PtG-Anlage oder in
Prozessen aulRerhalb der Anlagengrenzen genutzt werden. Eine Alternative ist ihre Nutzung
im Elektrolyseprozess. Dies ist vorteilhaft, wenn ein Hochtemperatur-Elektrolyseur (SOEC)
Wasserstoff erzeugt, da eine Hochtemperaturwarmequelle der Hochtemperatur-Elektrolyse
hohe Wirkungsgrade bietet [78]. Die Moglichkeiten der Energieintegration sind jedoch durch
die Randbedingungen und der Anlagenkapazitat stark begrenzt. In der Praxis wird die Ab-
warme zu Energieriickgewinnungsanlagen geschickt, die wiederum die Warme als Nutzwéarme
in Form von Sattdampf, Nieder- Mittel- oder Hochdruckdampf mit den zur Nutzung notwendi-
gen Eigenschaften (Druck und Temperatur) an eine Anlage abgibt. Dariber hinaus sind Hoch-
temperatur-Elektrolyseure (SOEC) kontinuierlich in Betrieb, sodass sie fur PtG-Anlagen mit
diskontinuierlichem Betrieb nicht geeignet sind.
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2.1.4.3 Methanisierung von CO; aus Biogasaufbereitungsanlagen

e Biologische Methanisierung von CO; aus Biogasaufbereitungsanlagen

Die Biogasaufbereitungsprozesse liefern EE-Methan mit einer Konzentration von tUber 97 %
[81], deshalb kann es direkt ins Netz eingespeist werden [82]. Dies ermdglicht seinen Trans-
port durch die existierende Infrastruktur und eine effiziente Nutzung im Mobilitat-, Warme- oder
Stromsektor. Aul3erdem kann das Gas im Netz gespeichert und bei Bedarf eingesetzt wenden.
Die chemischen Verfahren zur Biogasaufbereitung sind Adsorption, chemische Absorption
(Aminwasche), Membran-Abtrennung und Kiuhlung. Es sind kommerzielle Technologien [83,
84].
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Abbildung 6: Biologische Methanisierung von Kohlenstoffdioxid aus einer Biogasaufberei-
tungsanlage mit Aminwasche (E: Elektrolyseur, R-1: biologische Methanisie-
rungsreaktor, R-2: Fermenter, B-1: Wasserstoffbehélter, B-2: Biogasbehélter, B-
3: Kohlenstoffdioxidbehélter, F-1, F2-: isothermischer Flash, K-1: Verdichter, K-
O1: Absorptionskolonne, KO-2: Desorptionskolonne)

Das Kohlenstoffdioxid aus Biogasaufbereitungsanlagen kann ebenfalls als Quelle fur die Me-
thanisierung benutzt werden. Kohlenstoffdioxid wird wahrend der Biogasaufbereitung als Ne-
benprodukt erzeugt, es ist ein sauberes Gas und eignet sich deshalb fiir eine direkte Methani-
sierung [85].

Abbildung 6 zeigt einen Prozess der Aminwéasche zur Aufbereitung von Biogas. Wie zu sehen
ist, kann aufbereitetes Methan aus der Absorptionskolonne (KO-1) nach Verdichtung und Kon-
ditionierung in das Gasnetz eingespeist werden. Das aus dem Kondensator aus der Desorpti-
onskolonne (KO-2) austretende Kohlenstoffdioxid enthélt eine grol3e Menge an Wasser; es
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kann mithilfe eines Flashes entfernt und danach beim Prozess der Elektrolyse verwendet wer-
den.

Da die Aminwasche in der Regel unter einem Druck von 1-5 bar betrieben wird [86, 87], muss
das Kohlenstoffdioxid komprimiert werden, bevor es in den Methanisierungsreaktor (K-2) ein-
gespeist werden kann. Wie eingangs erwahnt, erhdht ein hoher Druck die Konzentration von
Methan, wodurch es prinzipiell mit dem Methan aus der Absorptionskolonne (KO-1) nach der
Verdichtung (K-1) gemischt werden kann.

In einem Szenario, in dem eine PtG-Anlage nur Uberschissigen Strom umwandelt, kénnte das
Kohlenstoffdioxid aus der Biogasaufbereitungsanlage gespeichert werden (B-3), wenn bei der
Elektrolyse kein Wasserstoff entsteht [26]. Die Speicherung von Wasserstoff (B-1) kdnnte im
Prinzip eine ahnliche Flexibilitat bieten wie der Betrieb einer PtG-Anlage. Die technische wie
wirtschaftliche Begruindung fur die Zwischengasspeicherung wird jedoch durch das Profil der
Stromquelle (Preise, Haufigkeit und Menge) und der Umweltaspekte bestimmt, die der Pro-
zess lésen oder mildern soll (z. B. Minderung der CO2-Emissionen).

o Katalytische Methanisierung von CO; aus Biogasaufbereitungsanlagen

Abbildung 7 zeigt schematisch die Methanisierung von Kohlenstoffdioxid aus einer Biogasauf-
bereitungsanlage mit Aminwasche mittels eines katalytischen Verfahrens.

Gérrest >

Abbildung 7: Katalytische Methanisierung von Kohlenstoffdioxid aus einer Biogasaufberei-
tungsanlage mit Aminwasche (E: Elektrolyseur, R-1, R-2, R-3, R-4: katalytische
Methanisierungsreaktoren, R-5: Fermenter, B-1: Wasserstoffbehélter, B-2: Bio-
gasbehalter, B-3: Kohlenstoffdioxidbehalter, F-1, F-2, F-3, F-4: isothermischer
Flash, K-1: Verdichter, K-O1: Absorptionskolonne, KO-2: Desorptionskolonne)
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Die Simulationen zeigen, dass vier Reaktoren in Serie bendtigt werden, um eine Methankon-
zentration von 98 % zu erreichen und damit ins Erdgasnetz einspeisbares Methan zu erzeu-
gen. Wie alle katalytischen Verfahren benétigt die Methanisierung ein Warmemanagement.

In der Regel wird die Warme mithilfe von Kihlwasser entfernt, das in eine Energiertickgewin-
nungsanlage geleitet wird. Doch das Warmemanagement hangt von der Konfiguration der An-
lage und den Randbedingungen ab. So wird zum Beispiel in der Pilotanlage von Audi in Nie-
dersachsen die Methanisierung mittels einer katalytischen Reaktion bei einem Druck von
5-10 bar und bei Temperaturen von 200-350 °C durchgefiihrt. Das Warmemanagement des
Reaktors lauft Uber eine Wandkihlung mit Salzschmelzen als latente Warmespeicher und zur
Nutzung der Abwéarme fur den Betrieb der Biogasanlage und der Abtrennung des Kohlenstoff-
dioxids vom Rohbiogas mittels Aminwéasche [26].

In einer Hochtemperatur-Elektrolyse (SOEC) kann die Nutzung der Abwarme aus der Metha-
nisierung sehr nitzlich sein, da die Elektrolyseure einen niedrigen spezifischen Energiebedarf
haben (3 kwWh/m? fir SOEC gegen 4-5 kWh/m? fur AEL- oder PEM-Elektrolyseure) [79]. Trotz-
dem mussen SOEC kontinuierlich in Betrieb sein. Fur eine PtG-Anlage mit hdufigem Abschal-
ten (Z.B., das nur mit Uberschiissigem Strom funktioniert) ware eine PEM-Technologie (even-
tuell) besser geeignet.

2.1.4.4 Vorteile und Nachteile der Methanisierungsverfahren

Tabelle 6 fasst die Hauptcharakteristiken der zuvor beschriebenen Verfahren zur Methanisie-
rung zusammen. Sowohl die Betriebsmodi als auch die Mdglichkeiten zur dualen Energieer-
zeugung (entweder Strom oder EE-Methan) werden aufgezeigt.

Tabelle 6: Art der Methanisierung, Erzeugungsmodi und Wahrscheinlichkeit zur Implemen-
tierung
Wahrschein-
CO2-Quelle Art der Methanisierung | Erzeugungsmodi lichkeit zur Im-
plementierung
In-situ Biomethan oder Strom | Niedrig
Biologische
CO. im Rohbiogas Ex-situ Biomethan oder Strom | Hoch
Katalytische Biomethan oder Strom | Hoch
In-situ Nur Biomethan Niedrig
- _ | Biologische
COzlaus Biogasauf Ex-situ Nur Biomethan Hoch
bereitungsanlagen
Katalytische Nur Biomethan Hoch

Fast 9.350 Biogasanlagen in Deutschland sind derzeit in Betrieb, um mittels eines BHWK
Strom zu erzeugen. Die Kopplung an einen Methanisierungsreaktor und des entsprechenden
Elektrolyseurs wirde eine duale Energieerzeugung ermdglichen, denn wenn kein Wasserstoff
fur die Methanisierung zur Verfigung steht, kann die Anlage Strom erzeugen, und wenn Was-
serstoff zur Verfligung steht, kann das erzeugte Methan in das Netz eingespeist werden.
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Der einleitende Abschnitt legt nahe, dass eine ex-situ Methanisierung weitaus wahrscheinli-
cher ist, kommerzialisiert zu werden als eine biologische in-situ Methanisierung.

Die katalytische Methanisierung ist ein kapitalintensiver Prozess, weshalb sie sich besser fur
Anlagen mit groRen Kapazitaten eignet, in denen GrdélRenvorteile genutzt werden kénnen. Dar-
tber hinaus machen die Notwendigkeit eines Warmemanagementsystems zur Nutzung der
Abwéarme aus der Methanisierung, die Verwertung des bei der Methanisierung freigesetzten
Wassers und die Kiuihlwasserzufuhr diese Option besser geeignet fur mittlere und grof3e Anla-
gen (versuchsweise grofer als 5 MW) in der Nahe von grof3en Industriekomplexen mit bereits
vorhandener Infrastruktur (Warme, Kuhlwasser, Prozesswasser, etc.).

2.2 Randbedingungen fir die Verflissigung von biogenem Methan

Die Verflissigung von Biomethan ermdglicht grundsatzlich eine effizientere Ausnutzung des
Energietragers. Die hohere Energiedichte und die mogliche Nutzung als flussiger Kraftstoff im
Verkehr machen diese Option vom technischen Standpunkt her attraktiv.

Dieser Abschnitt zeigt die unterschiedlichen technischen Mdglichkeiten zur Verfllissigung von
EE-Methan sowie ihre charakteristischen Betriebsbedingungen auf. Diese werden aus ther-
modynamischer Sicht beschrieben und es wird hervorgehoben, welche davon fir die charak-
teristischen Produktionsbedingungen in der Biogasindustrie empfehlenswert sind. Anschlie-
Rend erfolgt eine detaillierte Analyse des Reversed-Brayton Prozesses mit Angabe seiner
Komponenten, Betriebsbedingungen und grundlegenden Anlegungskriterien. Zum Schluss
werden die Perspektiven einer kommerziellen Nutzung zur Verflissigung von EE-Methan er-
lautert.

2.2.1 Einleitung

Die Verflussigung von Biomethan erweist sich aus techno-6konomischer Sicht vor allem aus
zwei Grinden attraktiv. Erstens, verflissigtes Methan hat sowohl eine wesentlich héhere Ener-
giedichte (14,2 kWh/L gegeniber 0,0014 kWh/L) als auch eine héhere spezifische Dichte
(gasformig 1,1014 kg/m3 gegeniber 0,708 km/m3) gegeniber dem urspringlichen gasformi-
gen Zustand, was seinen Transport wesentlich effizienter machen wirde [88]. Zweitens, eine
dezentralisierte Erzeugung von verflissigtem Methan weist Vorteile auf wie die Vermeidung
des Baus von Verfliissigungsanlagen vor Ort. Stattdessen kénnen modulare Anlagen in Serie
an einem Produktionsstandort gebaut und anschlieend installiert werden [89].

Die Wahl des Verflussigungszyklus ist von grof3er Bedeutung, da ein einfaches und kompaktes
Design mit geringeren Investitionen verbunden ist. Darliber hinaus reduzieren effiziente Zyklen
die Betriebskosten [89]. Unter Beriicksichtigung der fir die Erdgasverfliissigungsprozesse ub-
lichen Klassifikation werden diese in Kaskadenprozesse, Turboexpander-Prozesse und Ge-
mischkaltemittel-Prozesse unterteilt [90]. Die meisten der derzeit in Betrieb befindlichen Erd-
gasverflissigungsanlagen entsprechen einer Reihe von Variationen zwischen Turboexpan-
der-Prozessen und Gemischkaltemittel-Prozessen.

2.2.2 Verflussigungszyklus fur die Verflissigung von Methan

Das grundlegende Funktionsprinzip eines Verflissigungsprozesses besteht darin, das Gas
unter einem bestimmten Druck auf eine Temperatur unterhalb des Siedepunktes zu senken,
die im Falle von Methan bei Luftdruck -163 °C betragt [91]. Hierzu sind jedoch Kalteanlagen
erforderlich, die derart niedrige Temperaturen erzeugen kénnen.

DVGW-Forschungsprojekt G 201622 | 23



Methan >

<+

Wk

Abbildung 8: Schematische Abbildung eines Prozesses zur Gasverfliissigung, bearbeitet von
[92]

Die Direktverflissigung, wie in Abbildung 8 schematisch dargestellt und weiter oben beschrie-
ben, findet in der Praxis allerdings nicht statt; die daraus abgeleiteten Energiebilanzen sind
deshalb nur als theoretische Berechnungen zu verstehen.

Aus energetischer Sicht ware es sinnvoller und geeigneter, den Verflissigungsprozess bei
einer niedrigen Temperatur und einem niedrigen Druck des Gases (Methan) zu starten. Dann
wird das Gas unter hohem Druck komprimiert und unter konstantem Druck abgekuinhlt. An-
schlielend wird es durch Nutzen des Joule-Thomson-Effektes expandieren, wodurch ein Ge-
misch aus Flussigkeit und Dampf entsteht [77]. Bei diesem Prozess erfolgt die Kihlung bei
hoher Temperatur und bei hohem Druck, wodurch eine Direktkiihlung nicht nétig ist. Anstatt
das Gas direkt zuriickzufiihren (oder in die Atmosphéare abzugeben), wird der Strom bei Nie-
derdruck und Niedertemperatur zur Kilhlung des zu expandierenden Stroms verwendet, bevor
er wieder dem Verdichter zugefuhrt wird. Dieser Prozess ist als das Linde-Verfahren bekannt
[92]. Auf diesem Prinzip beruhen auch die Kaskadenprozesse. Abbildung 9 stellt dies sche-
matisch dar.

A

Methan @—J\/\/\/\/ =

Abbildung 9: Vereinfachte Darstellung eines Linde-Prozesses, bearbeitet von [92, 93]

Neben den oben genannten Prozessen gibt es die so genannten Turboexpander-Prozesse.
Diese Verfahren finden Anwendung bei der Verflissigung von Methan in geringen Mengen
[94]. Als Kaltemittel werden in der Regel Stickstoff oder Helium verwendet. Die Verwendung
von Stickstoff- Methan-Mischungen kann die Effizienz der Prozesse steigern und so zu zahl-
reichen Varianten von Kaskaden- und Turboexpander-Prozessen fihren, die allgemein als
Gemischkaltemittel-Prozesse bezeichnet werden [90].

Abbildung 10 zeigt einen Turboexpander-Prozess zur Verflissigung von Methan in seiner ein-
fachsten Form, auch bekannt als Reversed-Brayton Prozess [95].
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Abbildung 10: Reversed Brayton Prozess zur Verflissigung von Erdgas, bearbeitet von [90]

Der Reversed-Brayton Prozess eignet sich flr Kuhlzyklen mit Leistungen zwischen 160 und
2.350 kg/h flussiges Methan [89] und deshalb auch zur Verfliissigung von Biomethan aus Bi-
ogasanlagen (150-1.000 m3h Rohbiogas). Ein wesentlicher Vorteil des Reversed-Brayton
Prozesses zur Verflissigung von Methan ist, dass seine Effizienz weniger durch
Stromschwankungen gestort wird und er flexibler in der Einbindung verschiedener Reinigungs-
module ist [96]. Turboexpander-Prozesse sind im Allgemeinen jedoch weniger effizient als
Kaskadenprozesse, haben allerdings den Vorteil, dass sie relativ schnell in Betrieb genommen
werden kénnen.

Die Leistung eines Verflissigungsprozesses wird in der Regel anhand der Effizienz der Ver-
flissigung bewertet, die sich aus der Menge des verflissigten Gases und der dafiir bendtigen
Energiemenge ergibt. Tabelle 7 zeigt in zusammengefasster Form die Effizienz zur Verflissi-
gung der oben dargestellten Prozesse. Sie entsprechen theoretischen Berechnungen auf
Grundlage von idealisierten thermodynamischen Zyklen. Die Berechnungen wurden mithilfe
der in der Literatur verdffentlichen thermodynamischen Eigenschaften durchgefuhrt [91, 97].
Als Kihlmittel wird Stickstoff angenommen.

Tabelle 7: Effizienz unterschiedlicher Prozesse zur Verflissigung von Methan

imple liquefacti . R -B n
Simple liquefaction Linde Process eversed-Brayto
process Process

Wirkungsgrad

in kWh/kgCH4 1’8 1’4 1’1

Tabelle 7 zeigt, ist die Effizienz zur Verflissigung mittels Linde-Prozesses hdher als die einer
Direktverflissigung. Das Linde-Verfahren verbraucht etwa 20 % weniger Energie als ein Di-
rektverflissigungsverfahren, ist jedoch komplexer und erfordert einen Gegenstromkihler.
Wahrend beim Linde-Verfahren der Strom aus dem Flansch wieder zurtickgefuhrt wird, ohne
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dass Methanemissionen entstehen, wird bei der Direktverflissigung zwangslaufig ein Teil des
Methans freigesetzt. Im Gegensatz zu den bereits beschriebenen Prozessen verlauft die Ex-
pansion beim Reversed-Brayton Prozess nicht isenthalp (durch ein Ventil), sondern isentrop
(durch eine Turbine). Die aus der Expansion gewonnene Arbeit kann zur Kompression des
Kaltemittels eingesetzt werden. Wie zu erkennen ist, hat die thermodynamische Ausgestaltung
des Prozesses einen grof3en Einfluss auf dessen Energieeffizienz.

Die obige Analyse bertcksichtigt nur grundlegende thermodynamische Aspekte. Weitere As-
pekte wie Materialfestigkeit, Grof3enordnungen von Verdichtungs- und Expansionskomponen-
ten (Verdichter oder Turbinen) im Industriemalfistab sowie das dynamische Verhalten beim
Betrieb, sind Elemente, die bei der Wahl und Ausgestaltung der Methanverfliissigungsanlagen
ebenfalls berticksichtigt werden mussen.

Aufgrund seiner technologischen Bedeutung zur Verfliissigung von Biomethan wird der Re-
versed-Brayton Prozess und seine entsprechende Modifikation im folgenden Abschnitt néher
beschrieben.

2.2.3 Thermodynamische Analyse des Reversed-Brayton Prozess zur Verflissigung
von Erdgas

Ein standardmaRiger Reversed-Brayton Prozess fir die Verflissigung von Methan ist in Ab-
bildung 11 (links) schematisch dargestellt. Das kalte Gas (Zustand 5), das von einer kryogenen
Expansion abgegeben wird, absorbiert die Warme aus dem zugefiihrten Gas (Zustand a), um
verflissigtes Gas (Zustand d) in einem Gegenstromwarmeubertager, genannt LHX (liquefying
heat exchanger — verflissigender Warmedubertrager), zu produzieren. Eine Modifizierung ist in
der Abbildung 11 (rechts) vorgeschlagen, wo das zugefiihrte Gas vor dem Eintritt in den LHX
durch den RHX (recuperative heat exchanger — rekuperativen Warmeubertrager) vorgekuhlt
wird. In dieser Konfiguration absorbiert der Niederdruckstrom (7-1) gleichzeitig Warme von
dem Hochdruckstrom (3-4) und dem zugefiihrten Gas (a-b).

Kompresor
«— P

RHX
Recuperative Heat
Exchanger

RHX
Recuperative
Heat Exchanger

@ ™

@] @ (b)

LHX
Liquefying Heat LHX
(6) (c) Liquefying Heat

h
We m Brchanger WEe Exchanger
7y m
LNG > (5) (d)

® @

LNG

Abbildung 11: Standard (links) und modifiziertes (rechts) Reversed-Brayton Verfahren zur Ver-
flissigung von Biomethan, bearbeitet [98, 99]

In diesem Prozess wird das Kaltemittel auf einen hohen Druck komprimiert, Giblicherweise bis
zu 100 bar. Stickstoff, Helium und Mischungen bestehend aus Stickstoff und Methan wurden
erfolgreich als Kaltemittel eingesetzt [90].
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Air Liquide Advanced Technologies hat in Lidképnig eine Anlage zur Verflissigung von Bio-
methan in Betrieb genommen, basierend auf einer Variante vom Modified Reversed-Brayton
Prozess, welcher Stickstoff als Kaltemittel verwendet [100]. Der Prozess ist schematisch in
Abbildung 12 dargestellt.

RHX LHX
Biomethan ML IAAAA, m; ANNA—Ds
> o AN
— AN M J
Mo
Mg
Q
my ‘Qg' Mg Mg My
K-1 Wia W2 We E-2

Abbildung 12: Vereinfachtes FlieRschema zum verwendeten Verflissigungsprozess von Air
Liquide in Lidkdping, adaptiert von [96]

Wie zu sehen ist (Abbildung 12), wird zuerst der Stickstoff mithilfe eines Zentrifugalkompres-
sors (K-1) und dann auf Uberdruck (K-2) komprimiert, bevor er in den RHX eintritt, um abzu-
kuhlen. AnschlieRend expandiert der Stickstoff (E-2), wodurch die Kélteleistung fur das System
bei -163 °C erzeugt wird. Dann flie3t der Niederdruckstrom vom Stickstoff, welcher den LHX
verlasst, zurtick in den RHX, um das gasférmige Methan und den Hochdruckstrom vom Stick-
stoff abzuklihlen. SchlieRlich wird Methan in einem Plattenwarmeutbertrager (LHX) bei -163 °C
verflissigt. Der zugehdrige Druck kann je nach Bedarf eingestellt werden.

Fur seine Bedeutung als Prototyp eines Projekts zur Verflissigung von Biomethan wird im
folgenden Abschnitt eine detaillierte thermodynamische Analyse vorgestellt.

2.2.4 Thermodynamische Analyse des Modified Reversed-Brayton Prozess zur Ver-
flissigung von EE-Methan

Die Massenbilanz des Systems, welche bereits beschrieben wurde und jetzt in Abbildung 13
mit nummerierten Strémen aufgezeigt wird, fiihrt zu folgenden Gleichungen:

Th4 = Tfl5 = Th6 = Yh7 = mg = mg = mlo = Ti’lll = Th G|eIChung 3
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Abbildung 13: Vereinfachtes FlieRschema zum verwendeten Verflissigungsprozess von Air
Liquide in Lidk6ping, bearbeitet von [96]

Es wird deshalb angenommen, dass es keine Verluste von Methan in die Umwelt gibt. Da der
Verflissigungsvorgang in zwei Schritten erfolgt, namlich Abkuhlung (oder Temperaturab-
nahme) in der Dampfphase und dann noch Kondensation bei konstanter Temperatur (T3), gibt
es immer einen Temperaturpunkt, der mit T* gekennzeichnet ist, wo die Temperaturdifferenz
zwischen zwei Stromen im LHX einen Mindestwert haben sollte. Wie in Abbildung 14 (rechts)
skizziert, tritt das minimale AT in dem LHX immer an dem Punkt auf, wo der Dampf von Methan
gesattigt (T*) ist.

Vorkiihlung von Methan

Ti|— Taf
e N S Kondensationstemperatur

— ~__ . von Methan

~a_ _ Q - T T3

|-10 \\\ 5 ATml
T, l
’-6 ATm2 T*
- T4
Ts
r—Kiihlung von Methan —=— Kondensation von Methan—|

Tll

Abbildung 14: Schematische Darstellung der Temperaturprofile im rekuperativen Warmeuber-
trager (RHX, links) und im verflissigenden Warmeubertrager (LHX, rechts) fur
einen modifizierten Reversed-Brayton Prozess in Abbildung 11 (rechts)

Fur die Energiebilanz ist es geeignet, den LHX als zwei separate Teile zu betrachten (Abbil-
dung 14 links), was zu folgenden Gleichungen fuhrt:

ThBCpB(TZ - T3) = me(TS - T*) G|eIChung 4
mpCppAHp = mCy(Ts — T*) Gleichung 5
T"=T; — ATy Gleichung 6
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In welchen C, und Cps jeweils die spezifische Warme bei konstantem Druck vom gasférmigen
Kéltemittel und vom dampfférmigen Methan ist und AHy die latente Verdampfungswarme vom
flussigen Methan ist.

Ahnlich fuhrt die Energiebilanz im RHX (Abbildung 14, links) zu der folgenden Gruppe von
Gleichungen:

mBCpB(T]_ - Tz) + me(T]_O - Tll) = me(T6 - Ts) G|eIChung 7

Wenn angenommen wird, dass die Turbine (E-2) isentrop arbeitet, hangen die Temperaturen
T4 und T11 wie folgt zusammen:

T, _ (PL)
Ti1  \Py

wobei y der Isentropenexponent vom gasformigen Kaltemittel, Py der Druck des Kaltemittels
nach der Kompression und P_ der Druck des Kaltemittels nach der Expansion sind. Durch
Kombinieren von den Gleichungen 4 bis 8 kann der erforderliche Massendurchsatz des Kal-
temittels (m) als Funktion zwischen dem Druck des Kaltemittels nach der Kompression (Hoch-
druckstrom mg — bei Druck Py), dem Druck des Kéaltemittels nach der Expansion (Niederdruck-
strom m; — bei Druck P.) und schlieB3lich der Masse vom Methan, welches verflissigt wird,
abgeleitet werden.

YT—l Gleichung 9

I Cpp(Ty — T3) — AHgK Gleichung 10
% Cp(K — 1)(T3 — ATjny) — CpATyy

Fur den Grenzfall des Warmeilbertrages wird mit einem Wirkungsgrad von 100 % der Unter-
schied von den Temperaturen ATm: und ATmz zu Null.

AT, =0
AT, ~ 0
Tl = TO

Deshalb kann die Gleichung 10 unter diesen wie folgt umgeschrieben werden:
~ p Y1
m  Cp(T, —Tg) + AHB(%) 14 _
e 1 Gleichung 12
© oG -1

Gleichung 12 gibt das Verhaltnis zwischen dem erforderlichen Massenstrom des Kéaltemittels
(m) und der zu verflissigenden Biomethanmasse (mg) fir ein gegebenes Verhaltnis zwischen
dem jeweiligen Dricken (P and P.) des Kaltemittelkreislaufs an. Abbildung 15 zeigt das Ver-
haltnis fir einen Prozess, welcher entweder mit Stickstoff oder Helium als kiihlendes Gas ab-
lauft, auf.
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Abbildung 15: Verhéltnis von Biomethanstrom (mg) zu Kéltemittelstrom (m) als Funktion des
Verhdltnisses zwischen Hochdruck und Niederdruck im Kaltemittelkreislauf
beim modifizierten Reversed-Brayton Prozess

Wie zu sehen ist, beansprucht einerseits ein niedriges Massenverhéltnis einen hohen Druck
des Kaltemittels. Auf der anderen Seite schlief3t ein niedriges Druckverhdltnis eine groR3e
Menge an Kaltemittelgas innerhalb des Kuhimittelkreislaufs mit ein. Abgesehen davon ist es
ersichtlich, dass ab einem Druckverhaltnis von ungeféahr 10-14 bar/bar (abhdngig vom Kalte-
mittelgas) das Massenverhéltnis zwischen dem Biomethan und dem Kaltemittelgas nahezu
konstant wird, etwa 8-12 kg/kg, was bedeutet, dass eine Erh6hung des Kompressionsverhalt-
nisses nicht zur Reduzierung des Gasstroms fir die Verflissigung fuhrt. Dieser Grenzwert
kann als Auslegungskriterium fir die vorlaufige Berechnung oder fir die grundlegende, kon-
struktive Entwicklung verwendet werden.

Da die Kompression fur diesen Prozess in zwei Schritten erfolgt und die Expansionsarbeit zur
Kompression des Kéltemittelgases genutzt werden kann, berechnet sich die endgiiltige Kom-
pressionsarbeit wie folgt:

Wk = Wkl + sz - VVe G|e|ChUng 13

Ein weiterer, mdglicher Vorteil dieses Verfahrens besteht darin, dass Warme bei hoher Tem-
peratur zurtickgewonnen werden kann, wahrend der Stickstoffstrom nach der ersten Kompres-
sion (K1) abkuhlt. Wenn angenommen wird, dass die Temperatur Ts ungefahr gleich der Tem-
peratur Ts ist, kann die wiedergewonnene Warme folgendermalen berechnet werden:

y—1
P\ 7 .
@ = MGy (Ty = T) = mCy(Tg = T7) = mGyTe(1 = () 1) Gleichung 14
L
Gleichung 14 zeigt, dass je hoher das Kompressionsverhaltnis in diesem Prozess ist, desto
mehr Wéarme kann zuriickgewonnen werden. Des Weiteren wirde solch ein Kreisprozess eine
geringere Menge an Kaltemittelgas erfordern (siehe Gleichung 12). Dennoch bengtigen bes-
sere Betriebsbedingungen mehr widerstandsfahiges Material und somit hohere Kapitalkosten.
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Die optimalen Betriebsbedingungen hangen deshalb sowohl von den wirtschaftlichen als auch
von den technischen Problemen ab.

Beispielhaft fasst Tabelle 8 die wesentlichen Konstruktions- und Betriebsparameter der Proto-
typanlage fur den Verflissigungsprozess in Lidképing zusammen [96]. Dies kann als Verflis-
sigungsanlage fur typische Biogasanlagenkapazitaten betrachtet werden. Dariiber hinaus ent-
halt die Tabelle die betrieblichen Anlagenparameter, die mithilfe der zuvor vorgestellten Mo-
dellierung berechnet worden sind.

Tabelle 8: Zusammenfassung der Betriebsparameter fir die bestehende Prototypanlage in
Lidkdping (Schweden) und ein Vergleich zwischen den Konstruktionsdaten und
den berechneten Werten unter Verwendung der oben prasentierten thermodyna-
mischen Modellierung

Bedingungen Anlagenkonzeption
Parameter [96]
Anlageleistung (kg/h) 550
Leistung (MW) 8,4
Verflissigungstemperatur in °C -163°C
Verflissigungsdruck 1,5 bar
Verflissigendes Gas Stickstoff

Reale Daten® Modellierung

Mnz2/Mcha (kg/kg) n.a. 14
mn2(kg/h) n.a. 7.700
Strom/Brennwert Methan (kWh/kWh) 0,08 0,08
Warme (bei 140°C)/ Brennwert Methan (kWh/kWh) 0,12 0,09

Die angezeigten Parameter stimmen mit den Werten (berein, die sich aus der thermodynami-
schen Modellierung unter der Annahme, dass ein ideales Gas als Kaltemittelgas (zweiatomiger
Stickstoff) benutzt wird, ergeben. Diese Werte kdnnen dann fir vorausgehende Berechnungen
und weitere wirtschaftliche Analysen benutzt werden.

2.2.5 Betriebliche Aspekte zur Verflissigung von Biogas

Weitere praktische Probleme fir den Betrieb von Verflissigungsanlagen sind der niedrige Sie-
depunkt von Methan. Gelaufige Verbindungen wie Wasser, Kohlenstoffdioxid oder Schwefel-
wasserstoff gehen bei der Verflissigung aufgrund ihrer sehr begrenzten Loslichkeit im flussi-
gen Methan in den festen Zustand Uber. Um Verstopfungs- und Gefrierprobleme zu vermei-
den, sind einige strikte Reinheitsanforderungen fiir das in die Verflissigung eintretende Gas
festgelegt [96].

Normalerweise liegt die limitierende Reinheitsanforderung fur CO> bei 50 ppm [101], da sie im
Verflussigungsteil bei hoheren Konzentrationen ausfallt. Diese Reinheit ist in den meisten auf-
bereitenden Technologien schwer zu erreichen. Momentan kénnen nur Waschen mit Aminen
diese Anforderungen erfullen [102]. Andere Aufbereitungsanlagen wie Wasserwaschen,
PSA-Anlagen und Membrantrennanlagen missen mit einem Polierschritt (polishing step) zur
Reduzierung der CO,-Konnzentration im aufbereiteten Gas abgeschlossen werden [103]. In-
zwischen ist der Molekularsieb (molecular sieve) das Standardverfahren, das in diesem Po-
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lierschritt verwendet wird, welches nach dem Prinzip der Schwingungsadsorption arbeitet, in-
dem Temperatur und Druck verédndert werden. Das gereinigte Gas vom Polierschritt enthalt
ublicherweise zwischen 60 und 70 % Methan (etwa 5-10 % des gesamten eintretenden Me-
thans) und kann zu dem Rohgaseinlass der Aufbereitungsanlage zurickgefihrt werden. Der
Polierschritt verwendet im Wesentlichen die gleiche Technologie wie die PSA-Aufbereitungs-
anlagen. Dennoch benotigt seine Zykluszeit aufgrund der geringen Mengen von CO; in dem
behandelten Gasstrom viel langer [96].

2.2.6 Fazit und Perspektiven

Der Reversed-Brayton und der Modified Reversed-Brayton-Prozess eignen sich als Grundlage
fur die dezentralisierte Verflissigung von Biomethan. Die technischen Merkmale des Prozes-
ses (Kompaktheit und hoher Wirkungsgrad) konnen in Zukunft wettbewerbsfahige Bedingun-
gen bieten, sowohl in wirtschaftlicher als auch in betrieblicher Hinsicht.

Mit den heute verfligbaren Geraten (Turbine, Kompressor, RHX, etc.), kann der Modified Re-
versed-Brayton Prozess einen hohen Wirkungsgrad erzielen. Dies erfordert jedoch ein hohes
Maf3 an Know-how, stabile Regelungssysteme zu Warmeubertragungsprozessen mit Phasen-
wechsel sowie geeignete Bedingungen bei der Stromzufuhr (Einhaltung der maximalen Kon-
zentration von Unreinheiten im zu verfliissigenden Methanstrom). Der fehlerhafte Betrieb einer
Anlage mit einem Modified Reversed-Brayton Prozesses erzielt keine hoheren Wirkungsgrade
als ein konventioneller (Standard Reversed-Brayton Prozess).

2.3 Relevante GIS-Potentialanalysen

Fur die Potentialanalyse der Methanisierung des im Biogas enthaltenen CO; in Deutschland
werden entsprechende Erkenntnisse aus Vorgangerprojekten genutzt. Insbesondere die Da-
tenbasis des DVGW-Forschungsvorhabens ,Potenzialstudie zur nachhaltigen Erzeugung und
Einspeisung gasformiger, regenerativer Energietrager in Deutschland (Biogasatlas)* [104],
[104], welche am DBI vorliegt, ermdglicht die Nutzung detaillierter, standortgenauer Daten.
Diese Aktualisierung flihrt zudem zu einer weiteren Datendetaillierung. So kann der Datenbe-
stand und dessen Informationsgehalt/ -qualitat hinsichtlich biogasbetriebener BHKWs sowie
Biogasaufbereitungs- und -einspeiseanlagen in Deutschland verbessert werden. Der Daten-
stand mit Standortgenauen Informationen umfasst ca. 7.500 Biogasanlagen und ca. 120 Bio-
gaseinspeiseanlagen. Schwerpunkt des Biogasatlas bildet neben der Recherche der Biogas-
erzeugungsanlagen die Potentialermittiung der Biogaserzeugung auf Basis des Anfalls ver-
garbarer Substrate sowie die Auswirkungen auf die Boden- und Gewasserqualitat.

Untersuchungen zur technischen Machbarkeit sowie den Potentialen der Biogaseinspeisung
liegen ebenso in mehreren Studien vor. Die Studie ,Mdglichkeiten einer europdaischen Bioga-
seinspeisungsstrategie“ des Instituts fir Energetik und Umwelt gGmbH [105] beschreibt die
technischen Moglichkeiten der Bereitstellung und Einspeisung von Biomethan ins Erdgasnetz.
Dabei werden Zugangspunkte zum Erdgasnetz hinsichtlich ihrer Entfernung zu den Orten der
Biogaserzeugung untersucht. Unter Berticksichtigung bestimmter Entfernungen kénnen tber
95 % der europaischen Landflache erfasst werden. Diese Art der rAumlichen Analyse zur Be-
wertung der Standorte und Entfernungen wird auch in der vorliegenden Studie verwendet.

Erkenntnisse weiterer GIS-gestitzten Analysen flielien ebenso in diese Studie ein. In ,Bioga-
seinspeisung. Band 6 Entwicklung und Anwendung einer GIS-Applikation zur Standortfindung
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und Potenzialanalyse der Biomethanerzeugung“ des BMBF [106] werden Standort- und Fla-
chenanalysen mit Hilfe von Geodaten beschrieben. Neben softwarespezifischen Systeman-
wendungen/ Schnittstellen und methodischen Ansatzen wird eine Maximalentfernung der Bi-
ogaserzeugungsanlage zum Erdgasnetz von maximal 10 km aus der Studie adaptiert. Als
Hemmnis nennt die Studie die Datenverfligbarkeit sowohl in qualitativer als auch quantitativer
Hinsicht. Dem wird mit der am DBI verfiigbaren Datenbasis (s. oben) begegnet. Die Arbeit von
A. Plata ,Optimale Standorte von Biogasanlagen — eine Multikriterienanalyse mit GIS* bein-
haltet methodische Werkzeuge eines GIS zur Identifizierung optimaler Standorte. Der Umgang
mit standortgenauen Daten und deren Verarbeitung im GIS wird beschrieben und findet Ein-
gang in diese Studie [107].
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3 Analyse bestehender Biogaserzeugungs- und Bio-
gasaufbereitungsanlagen in Deutschland

3.1 Beschreibung der Datenbasis

Die Entwicklung des Biogasanlagenbestandes in Deutschland erfolgte sehr dynamisch inner-
halb weniger Jahre. Von 2005 bis 2011 verdreifachte sich nahezu der Anlagenbestand. Abbil-
dung 4 stellt die Entwicklung fir den Zeitraum 1992 bis 2017 dar. Gleichzeitig nahm lber die
Jahre die durchschnittliche Anlagengrol3e zu. Die installierte elektrische Nennleistung wuchs
von 190 kW (2004) auf ca. 475 kW in 2017 an [108]. Die Entwicklung der Biogasanlagen ist
stark von den regulatorischen Rahmenbedingungen bestimmt. Haupteinfluss hat das Erneu-
erbare-Energien-Gesetz (kurz: EEG), welches erstmals 2000 in Kraft trat, einschlief3lich seiner
Novellierungen 2004, 2009, 2012, 2014 und 2017.
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Abbildung 16: Anzahl der Biogasanlagen und installierte Leistung in Deutschland von 1992 bis
2017 [108]

Um diesen Anlagenbestand standortgenau in ein GIS zu implementieren, bedarf es neben den
genauen Adressinformationen/ Koordinaten weiterer Merkmale wie Anlagenleistung, Inbe-
triebnahme, Substrateinsatz etc. Die Daten der Biogaserzeugungsanlagen basieren auf dem
EEG-Anlagenregister aus den Jahren 2012 und einer Aktualisierung 2017 sowie einer Abfrage
auf Bundeslandebene aus dem Jahr 2011. Das EEG-Anlagenregister wird von der Bundes-
netzagentur gefuihrt und erfasst auch Anderungen im EEG-Anlagenbestand [109]. Es ist zu
beachten, dass insbesondere die Daten des EEG-Anlagenregisters auf Basis der EEG-Vergu-
tung zusammengestellt sind. Das bedeutet, dass nicht die Biogasanlage an sich, sondern das
biogasbetriebene BHKW, welches Strom bzw. Warme erzeugt, erfasst ist.

Neben den Biogaserzeugungs- und Vorortverstromungsanlagen existieren in Deutschland Bi-
ogasaufbereitungsanlagen. Diese bereiten das Biogas auf Erdgasqualitdt auf, sodass es in
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das offentliche Erdgasnetz eingespeist werden kann. Deutschland ist Vorreiter bei der Aufbe-
reitung von Biogas, denn kein anderes europaisches Land hat so viele Biogasaufbereitungs-
anlagen [110]. Mit ungefahr 200 Anlagen in Betrieb und funfim Bau (Stand: August 2017) steht
eine Aufbereitungskapazitat von ca. 130.000 m3/h Biomethan zur Verfiigung?®. Der Zubau er-
reichte sein Maximum mit dem EEG 2009 und EEG 2012, die die Aufbereitung von Biogas
zusatzlich verguteten. Dies &nderte sich mit dem EEG 2014 und mit den neuen Rahmenbe-
dingungen wurde der Zubau von BGAA gebremst.
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Abbildung 17: Entwicklung der Anlagenzahl der Biogasaufbereitungsanlagen und der Einspei-
sekapazitat in Deutschland [111]

Die Daten der Biogasaufbereitungsanlagen basieren auf der von der Deutschen Energie-
Agentur GmbH (dena) 2013 veroffentlichte Einspeiseliste [112]. Die Datenbank beinhaltet In-
formationen hinsichtlich geographischer, organisatorischer und technischer Merkmale. Eine
Detailrecherche vertiefte dabei die Datensatze [113]. Eine Aktualisierung dieses Datenbestan-
des erfolgt mit Hilfe des aktuellen Einspeiseatlas der dena (Biogaspartner) [114] sowie Infor-
mationen aus Ubersichten zum Zubau von Biogaseinspeiseanlagen im Zeitraum 2012 bis
2017 des Fachmagazins Biogas Journal [115]. Letzterem kdnnen Informationen Uber die An-
lage wie Betreiber, eingesetzte Substrate, Rohgas-Aufbereitungskapazitat, Art der Gasaufbe-
reitung, Druckstufe an der Einspeisestelle und Netzbetreiber entnommen werden. Die Daten
des dena Einspeiseatlas enthalten zwar weniger Detailinformationen, geben jedoch eine voll-
standige Ubersicht tiber den Anlagenbestand (ortsgenau) und des aktuellen Status (in Betrieb,
Planung, Bau).

Die Aufbereitung der genannten Datenquellen ist zwingend notwendig, um Dopplungen zu
vermeiden und die Vorteile bzw. Detailtiefe der unterschiedlichen Quellen zu vereinen. Hierbei
wird prinzipiell eine Priorisierung der Datenquellen anhand ihrer Qualitat vorgenommen: Die

1 Angaben basieren auf standortgenauen GIS-Datenbank der DBI-Gastechnologisches Institut gGmbH Freiberg
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Informationen des Fachmagazins Biogas Journal werden der aktuellen dena Einspeiseliste
sowie dem Datenbestand 2013 vorgezogen.

Im Ergebnis liegen aktualisierte, standortgenaue Daten sowohl fur die Biogaserzeugung als
auch die Biogasaufbereitung vor. Eine Zusammenfassung sowie Vergleich mit veréffentlichten
Daten ist in Tabelle 9 zu finden. Sowohl die recherchierte Anlagenanzahl als auch die aufsum-
mierten installierten Leistungen sowie Energiemengen zeigen einen hohen Abdeckungsgrad
der Recherche mit den Realdaten.

Tabelle 9: Aktueller Stand Biogaserzeugungs- und -aufbereitungsanlagen
Biogaserzeugung Biogasaufbereitung & -einspeisung
Erfasst real (2017) erfasst real (2016)

Anlagen 11.063* 12.061* [116] 218** 210 [117]
Leistung 4.500 MWe | 4.875 MW¢[116] | 133.000 m3i.N./h | 126.934 m3i.N./h [118]
Energie- 24,1 TWhel/a 32,5 TWhe/a | 0,88 Mrd. m3i.N./a 0,93 Mrd. m3i.N./a
menge [119] [117]
* Anzahl biogasbetriebener BHKW

** Anlagen in Betrieb / Planung und Bau

Installierte elektrische Leistung in kW 250 - 500 Biomethanmenge in m* LN./h 500 - 1.000
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Abbildung 18: Raumliche Verteilung der Biogaserzeugungsanlagen (links) und der Biogasauf-
bereitungsanlagen (rechts) nach Leistungsklassen in Deutschland
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Fur die weiteren Analysen werden die genauen Standorte der Anlagen benétigt. Hierzu erfolgt
auch die Implementierung in ein GIS. Eine erste Analyse zeigt die rAumliche Verteilung der
recherchierten Analgen (s. Abbildung 18, links). Eine hohe Anlagendichte der Biogaserzeu-
gung weisen Nordwest- und Stiddeutschland auf. In Mittel- und in Nordostdeutschland ist die
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Dichte an Biogasanlagen vergleichsweise gering. Dennoch kann von einer flachenhaften Ver-
teilung der der Biogaserzeugung Uber Deutschland gesprochen werden. Die Bundeslander mit
den meisten Biogasanlagen sind Bayern, Niedersachsen und Baden-Wirttemberg. Bezogen
auf die Bundeslandgrél3e (Flache) zeigen Niedersachsen und Schleswig-Holstein die héchste
spezifische Anlagendichte. Im Gegensatz zu den Biogaserzeugungsanlagen weisen die Bio-
gasaufbereitungsanlagen im Nordosten eine hohe Dichte auf (s. Abbildung 18, rechts). In Nie-
dersachsen befinden sich 35 Anlagen, die insgesamt bis zu 14.785 m?3 i.N./h Biomethan pro-
duzieren kénnen. Sachsen-Anhalt kann mit 34 Anlagen 25.420 m?3 i.N./h Biomethan bereitstel-
len. An dritter Stelle der Bundeslander ist Brandenburg mit 27 Anlagen und eine Aufberei-
tungskapazitat von 22.340 m3 i.N./h. Bei den angewandten Aufbereitungsverfahren dominie-
ren die Waschverfahren (DWW) und chemische Waschen/ Aminwasche.

3.2 Entwicklung von Bewertungskriterien flr die Potentialermittiung

Fur die Ermittlung des Potentials zur Methanisierung sind sowohl die technischen Parameter
der Biogasanlage als auch Eigenschaften des erzeugten Biogases von Bedeutung. Da der
gesamte Anlagenbestand in Deutschland betrachtet wird, ist hierzu eine Auswertung verschie-
dener Faktoren notwendig. Ziel ist es, Parameter zu definieren, die aus technisch-wirtschaftli-
cher Sicht eine Methanisierung des Biogases begiinstigen.

Neben kleineren Volumenanteilen sind die Hauptkomponenten im Biogas Methan und Koh-
lenstoffdioxid (CO3). Fir die Methanisierung soll das im Biogas enthaltene CO; genutzt wer-
den. Der Anteil von CO: ist stark von den Einsatzsubstraten abhéngig. Abbildung 19 zeigt,
dass der Methangehalt bis zu 60 % (Substrate: Schweineglille, Speisereste, Bioabfall) betragt.
Daraus schlief3t sich ein ungeféahrer CO»-gehalt von 240 Vol.-%.
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Abbildung 19: Biogasertrag und Methangehalt von herkdmmlichen Substraten [120]

Die Klassifizierung der zur Verfiigung stehenden Daten zum Anlagenbestand nach dem Sub-
stratanteil nachwachsender Rohstoffe (NawaRo-Anteil) zeigt, dass ca. 95 % der Anlagen ei-
nen NawaRo-Anteil von Uber 25 % aufweisen (Abbildung 20). Die meisten Anlagen (Uber
60 %) vergaren 50-75 % nachwachsende Rohstoffe.
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Abbildung 20: Klassifizierung von Biogaserzeugungsanlagen nach dem Substratanteil nach-
wachsender Rohstoffe
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Fur das Konzept der Methanisierung hat die jeweilige Biogasanlage eine Mindestgrof3e vorzu-
weisen. Diese wird im Rahmen dieser Studie Uber die Elektrolyseleistung, d.h. die Bereitstel-
lung des notwendigen Wasserstoffs bestimmt. Prinzipiell weisen leistungsstarke Elektroly-
seure einen hoheren Wirkungsgrad und geringere spezifische Investitionskosten auf. Ande-
rerseits soll das Konzept der Methanisierung nicht auf Gro3anlagen beschrankt, sondern einen
Grolteil des Anlagenbestandes abdecken. Daher wird von einer Elektrolyseleistung von 1 MW
ausgegangen. Uber die produzierten Wasserstoffmengen kann die dazugehérige Anlagen-
grol3e der Biogasanlage abgeschéatzt werden. Die so ermittelte installierte elektrische Leistung
betragt etwa 250 kW.
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Abbildung 21: Klassifizierung von Biogaserzeugungsanlagen nach installierter elektrischer
Leistung

Die Klassifizierung der zur Verfigung stehenden Daten zum Anlagenbestand nach Leistungs-
klassen zeigt, dass ca. 70 % der Anlagen eine elektrische Nennleistung von Uber 250 kW auf-
weisen (Abbildung 21). Die meisten Anlagen (Uber 35 %) haben eine Leistung im Bereich von
250-500 kW. Biogaserzeugungsanlagen mit installierter elektrischer Nennleistungen grofl3er
250 kW stellen eine potentielle Anlagengréf3e fir Methanisierungskonzepte dar.

Hinsichtlich der zeitlichen Entwicklung zur Etablierung der Methanisierung sind insbesondere
die Geschaftsmodelle zur Verwertung des Biogases von Bedeutung. Der Grof3teil des Bioga-
ses fokussiert die Verstromung und Einspeisung ins o¢ffentliche Stromnetz. Dafir erhalt der
Stromeinspeiser eine Vergutung nach EEG. Solange dies gewahrleistet ist, ist eine Umorien-
tierung des Betreibers hin zu alternativen Verwertungskonzepten und den damit verbundenen
Investitionsentscheidungen unwahrscheinlich. Daher wird als méoglicher Zeitpunkt zur Installa-
tion einer Methanisierungsanlage die Anderung wirtschaftlicher/ monetarer Randbedingungen
gesehen. Dies ist bei den Biogaserzeugungs-/ Verstromungsanlagen das Auslaufen der ga-
rantierten EEG-Vergitung nach 20 Jahren und bei Biogasaufbereitungs-/ einspeiseanlagen
das Ende der Vergitung vermiedener Netzkosten nach GasNEV nach 10 Jahren. Neben der
Suche nach alternativen Nutzungskonzepten besteht die Gefahr, dass nach Ablauf der Vergu-
tungen eine Stilllegung der Anlage erfolgt. Der Rickbau des Anlagenbestandes ist vor dem
Hintergrund des ,greening of gas“ und der Erreichung der Klimaschutzziele unbedingt zu ver-
meiden.

DVGW-Forschungsprojekt G 201622 | 39



Da die Planungs-/ Umsetzungsphasen entsprechend Zeit bendtigen, wird im Rahmen dieser
Studie die zeitliche Entwicklung der potentiellen Anlagen so ermittelt, dass alle Anlagen be-
ricksichtigt werden, welche innerhalb der néchsten 5 Jahre bspw. aus dem EEG herausfallen.
Abbildung 22 zeigt die Anzahl der betroffenen Anlagen in den néchsten Jahren. Bis 2022 ha-
ben bereits 25 % der Biogaserzeugungsanlagen im Bestand eine Restférderdauer von nur 5
Jahre erreicht und bei 57 % der Biogasaufbereitungsanlagen im Bestand endet die Vergitung
vermiedener Netzkosten. 2017 stellen die Anlagen eine installierte elektrische Nennleistung
von ca. 140 MW und etwa 6.000 m3i.N./h Biomethan dar. Innerhalb weniger Jahre steigen
diese Werte um das 10-fache. (2022: ca. 1.570 MW el. Nennleistung, ca. 78.000 m? i.N./h Bi-
omethan). Daraus lasst sich ableiten, dass fiir einige Anlagen eine Planungsphase bereits ab
2018/19 zu empfehlen ist.
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Abbildung 22: Entwicklung der Anlagenzahl mit sich andernden monetaren Randbedingungen

Die weitere Entwicklung bis 2030 zeigt Abbildung 23. Ab 2027 sind nahezu alle Biogaserzeu-
gungsanlagen von der auslaufenden EEG-Fdrderung innerhalb der nachsten 5 Jahre betrof-
fen. Berlcksichtigt sind nur Anlagen mit einer installierten elektrischen Nennleistung groRRer
250 kW.
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Abbildung 23: Biogaserzeugungsanlagen mit einer maximalen EEG-Restférderdauer von 5 Jah-
ren (kumuliert, installierte elektrische Leistung 2 250 kW)
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4 Abschatzung der Stromnetzdienlichkeit der Biogaser-
zeugung mit kombinierter Methanisierung

4.1  Stromnetzdienlichkeit unter Berlcksichtigung des Speicherbedarfs
fur Wasserstoff und Biogas

Die Stabilisierung und Flexibilisierung eines Betriebs vom Stromnetz sind eine weitere Dienst-
leistung, die eine PtG-Anlage erbringen kann. Die temporare Speicherung von Gasen wird so
zu einer Moglichkeit, auf Schwankungen der Energieversorgung im Netz zu reagieren, um die
Stromnachfrage jederzeit decken zu kdénnen.

In diesem Kapitel wird die Stromnetzdienlichkeit aus verfahrenstechnischer Perspektive ana-
lysiert. Es werden die verschiedenen Mdglichkeiten zur Speicherung von Gasen prasentiert
und diskutiert. Da die Wasserstoffspeicherung fir die PtG-Prozesse eine besondere Bedeu-
tung hat, liegt der Schwerpunkt auf dieser Alternative. Besonders die Hochdruckspeicherung
wird fokussiert, da dies eine kommerzielle Lésung darstellt sowie grundlegende Informationen
zur Verfugung stellt, um den Betriebsmodi vorzuschlagen und eine vorlaufige Kostenabschét-
zungen durchfiihren zu kénnen.

4.1.1 Einleitung

Obwaohl ein hoher Anteil der erneuerbaren Energien ohne Speichersysteme in das Energienetz
integriert werden kann, hangt ihre Durchdringung im Markt (level of penetration) davon ab, wie
gut die zahlreichen Flexibilitdtsoptionen genutzt werden kdnnen [74]. Da die Energiespeiche-
rung eine der teuersten Mdglichkeiten zum Ausgleich von Schwankungen ist, wird sie nicht
ausschlie3lich, sondern in Kombination mit dem Lastmanagement eingesetzt [26].

PtG-Systeme konnen helfen, die Schwankungen der Stromerzeugung zur Nachfrage anzu-
passen, indem sie Strom durch Elektrolyse in Wasserstoff umwandeln und anschlie3end als
Gas speichern [121]. Ein Stromspeicher agiert dann systemdienlich, wenn der Prozess die
Flexibilitat fordert [122]. Der dynamische Betrieb eines an ein Stromnetz angeschlossenen
Elektrolyseurs erflillt also diese Funktion. Diese Flexibilisierung kann jedoch nur dann erfolgen,
wenn es eine Infrastruktur gibt, welche die Schwankungen des Wasserstoffstroms kompen-
sieren kann, die entstehen, wenn der Elektrolyseur einer Dynamik folgen muss, die durch ex-
terne Betriebsbedingungen bestimmt wird.

Die folgenden Abschnitte zeigen verschiedene Mdglichkeiten der Wasserstoffspeicherung auf,
die im Kontext der Stromnetzdienlichkeit genutzt werden kdénnen, um die Stabilisierung und
Flexibilisierung des Stromnetzes zu férdern.

4.1.2 Wasserstoffspeicherung

Es gibt zahlreiche Moglichkeiten zur Wasserstoffspeicherung, abhéngig von der Art der An-
wendung, dem Speicherumfang und der unabhéngigen Speicherzeit [123].

Aus verfahrenstechnischer Sicht, ohne Berticksichtigung von Anwendungen wie der Speiche-
rung von Wasserstoff in Kraftstofftanks von Autos oder in unterirdischen Wasserstoffspeichern
[124], lassen sich die Verfahren zur Wasserstoffspeicherung in drei grof3e Gruppen einteilen:
Druckgasspeicher, Metallhydridspeicher und Flissigkeitsspeicherung [125].
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Druck 100-200 bar an Metall oder metallartige
Element und Legierungen
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Abbildung 24: Technische Méglichkeiten zur Speicherung von Wasserstoff

In den folgenden Abschnitten werden die wichtigsten technischen Aspekte dieser Speicher-
maglichkeiten vorgestellt. Wie bereits in den vorangegangenen Abschnitten erwahnt, liegt der
Schwerpunkt auf der Speicherung von Wasserstoff unter hohem Druck (Druckgasspeiche-
rung).

4.1.2.1 Druckgasspeicherung

Die Druckgasspeicherung von Wasserstoff ist die einfachste und am haufigsten verwendete
Methode zur Speicherung von Wasserstoff [126]. Die grundlegende Infrastruktur besteht aus
einem Verdichter und einem Druckgasbehalter. Der Hauptnachteil von Druckgasspeichern
liegt in ihrer geringen Energiespeicherdichte, die von dem Druck abhéangt, bei dem das Gas
gespeichert wird. Ein hoher Speicherdruck bedeutet héhere Investitionen und héhere Betriebs-
kosten, wahrend ein niedriger Betriebsdruck zwar geringe Betriebskosten bedeutet, aber auch
eine geringe Amortisierung des Kapitals [127].

Zylindrische Tanks kdnnen normalerweise bis zu 1.300 kg Wasserstoff bei einem Druck von
110 bis 200 bar speichern [128, 129]. Obwohl es sich um eine praktische Losung fur die meis-
ten industriellen Anforderungen handelt, weist Boudellal (2018) [130] darauf hin, dass diese
Anlagen aufgrund ihrer relativ geringen Speicherkapazitaten nicht geeignet sind, die Wasser-
stoffmengen zu speichern, die in PtG-Systemen erzeugt werden, um den Uberschissigen
Strom umwandeln.

Fur ein Wasserstoffspeichersystem, das systemdienlich agieren soll, ist ein System der Zuflh-
rung und Entlastung erforderlich, dass in der Lage ist, der Dynamik des Elektrolyseurs zu fol-
gen und folglich der Dynamik des Stromnetzes [131].

Regelungssysteme sowie die Eigenschaften des Verdichters und der zusatzlichen Geréate, die
fur seinen einwandfreien Betrieb noétig sind (Betrieb unter héchst dynamischen Bedingungen)
lassen die Kosten bekanntlich steigen, insbesondere in kleinen Anlagen, wo die negativen
Auswirkungen der Skaleneffekte verstarkt werden.
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Abbildung 25: Mehrstufige Verdichtung mit Steuerung des Drucks eines Gasbehélters.
B-1: Wasserstoffbehalter, K-1: Verdichter mit Frequenzumrichter, PICS: Druck-
Regelung, VC-1, VC-2: Regelventil

Das Wasserstoffspeichersystem verfligt daher Gber einen Wasserstoffspeicher im eigentlichen
Sinne (B-1), einen Verdichter (K-1), einen Warmeaustauscher zur Abkiihlung des Wasserstof-
fes nach Verdichtung (C-1) und tber das entsprechende Regelungssystem [132]. Fur die Ab-
kihlung des Wasserstoffs wird in der Regel Kiihlwasser eingesetzt. Soll ein Druck von circa
200 bar erzielt werden, missen mehrere Verdichtungsstufen hintereinander mit Zwischenkuih-
lung geschaltet werden. Grobe Abschatzungen zeigen, dass ein vierstufiger Verdichter bend-
tigt wird [133].

Amos (1998) [128] stellt Informationen Uber die Investition in Wasserstoffspeicher als eine
Funktion der maximalen Speicherungskapazitat zusammen. Zusammen mit den oben genann-
ten Informationen listet er auch Informationen Uber die Investition in Nieder- und Mitteldruck-
verdichter auf. Da die Daten auf unterschiedlichen Zeitrdumen basieren und in US-Dollar ver-
offentlicht sind, werden alle Informationen fur das Jahr 2017 in € umgerechnet. Um die Zeit-
basis der Berechnungen fur die Investitionen anzupassen, wird der Faktor Upstream Capital
Costs Index (UCCI) [134] verwendet, wahrend fur die Umrechnung in Euro der durchschnittli-
che Wechselkurs des Jahres 2017 verwendet wird.

Amos (1998) [128] schlagt neben der Speicherkapazitét eine weitere Variable zur Korrelation
der Investition vor. Es postuliert, dass die spezifische Investition sowohl von der Kapazitat als
auch vom maximalen Speicherdruck abhangt. Deshalb kann die spezifische Investition eines
Wasserstoff Hochdruck-Gasbehélters folgendermafien korreliert werden:

é(Q) _ (é_oo) (Q%)H (:;O)m_l Gleichung 15

Wobei n und m dimensionslose Parameter sind, die aus Werten aus der Literatur korreliert
werden koénnen. Q ist die Kapazitat, | die Investition und p der Druck. Je gréf3er die Werte von
n oder m sind, desto niedriger ist der Effekt der Kapazitat oder des Drucks auf die spezifische
Investition des Gasbehélters. Durch Korrelation der von Amos (1998) [128] und Zhang et al.
(2012) [135] veroffentlichten Daten fiir ein solches Gerate und umgerechnet in €017 erhalt man
folgende Gleichung:
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Gleichung 16
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Wobei Q ist die Kapazitat in kg, | die Investition in € und p der Druck in bar.

Verfahrt man auf analoge Weise mit den von Amos (1998) [128] verdffentlichten Daten zur
Investition von Wasserstoffverdichtern, lasst sich die spezifische Investition von Verdichtern
folgendermalfien korrelieren:

In (é) —3.589 - (%)0'7186_1, r2 = 0,7885

Gleichung 17
vQ 10<Q < 28300

Wobei Q die Leistung des Verdichters in kW ist und | die Investition in €2017. Wie im vorherigen
Fall werden die Werte unter Verwendung der Faktoren (UCCI) und des durchschnittlichen Um-
rechnungskurses des € zum US-Dollar fur das Jahr 2017 in €2017 umgerechnet.

Die mithilfe der Gleichung 17 korrelierte Investition von Verdichtern mit geringer Leistung (we-
niger als 50 kW) weist entsprechend den von Amos (1998) [128] verdffentlichten Information
einen starken Skaleneffekt auf, mit Werten von ca. 6.500 €/kW fir einen Verdichter mit einer
Leistung von 10 kW und 1.200 €/kW fir einen Verdichter von 3,7 MW.

Wird davon ausgegangen, dass die Abkihlung mittels Kiihlwassers erfolgt, das ca. 3 ct€/m?
kostet, und dass die Verdichtung durch Strom erfolgt, der 3 ct/kWh kostet — reprasentative
Werte bei Chemieanlagen [136] — so ist es moglich, anhand der bereits durch die Gelichung
16 und Gleichung 17 korrelierten Investitionen ungeféahr die Kosten der Wasserstoffspeiche-
rung fUr eine an eine Biogasanlage gekoppelte PtG-Anlage mit représentativen Betriebsbedin-
gungen zu berechnen. Abbildung 26 zeigt die Gestehungskosten zur Speicherung von Was-
serstoff mit einer maximalen Speicherkapazitat von 1.000 kg und einer Verfugbarkeit von
96 %. Es wird von jahrlichen Wartungskosten in Hohe von 2,5 % der Investition ausgegangen,
einem Abschreibungszeitraum von 20 Jahren und einem jahrlichen Zinssatz von 5 %. Die an-
genommene Speicherzeit betragt ein Tag.
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Abbildung 26: Gestehungskosten zur Speicherung von Wasserstoff. Druckgaskessel mit maxi-
maler Speicherkapazitat von 100, 500 und 1.000 kg und maximalem Druck von
200 bar

Abbildung 26 zeigt, dass die Kosten der Speicherung einen Minimalwert aufweisen. Bei nied-
rigem Speicherdruck (weniger als 10 bar) ist die Gasdichte sehr gering (ca. 0,44 kg/m3 bei
5 bar), und somit wird der Speicherbehélter nicht effizient genutzt (die Investition wird nicht
amortisiert); durch Erhéhung des Speicherdrucks auf fast 100 bar steigt die Dichte von Was-
serstoff (auf 8,48 kg/m?3), sodass die installierte Kapazitat des Speichers effizienter genutzt
wird. Ubersteigt der Druck jedoch 160 bar, dominieren die Betriebskosten (Strom zur Verdich-
tung und Kihlwasser zur Abkiihlung des Gases), und es wird ein Verdichter mit gréRerer Ka-
pazitat benétigt.

Die Ergebnisse zeigen, dass es einen optimalen Betriebsdruck gibt. Obwohl die Antwort nicht
eindeutig ist, da sie von spezifischen Randbedingungen abhangt, deuten die Ergebnisse da-
rauf hin, dass fiir einen konventionellen Wasserstoffspeicher dieser optimale Betriebsdruck bei
etwa 100-160 bar liegt. Zu bertcksichtigen ist, dass die minimalen Speicherungskosten ab
40 bar bis hin zu Werten, die fast dem maximalen Speicherdruck (ca. 200 bar) entsprechen,
praktisch konstant bleiben.

Wasserstoff verhalt sich auch unter Hochdruck wie ein ideales Gas, im Gegensatz zu Kohlen-
stoffdioxid oder Sauerstoff, die unter Hochdruck fliissig werden kdnnen. Das bedeutet, dass
bei einer Verdoppelung des Wasserstoffdrucks (z. B. von 50 bar auf 100 bar) die Menge des
gespeicherten Wasserstoffs in gleicher Weise zunimmt. Diese Besonderheit von Wasserstoff
erm@glicht den Betrieb des Druckspeichers als Puffer, bei dem die Speicherkapazitat im glei-
chen Verhédltnis wie der Druck steigt; wird der Speicherdruck von 50 auf 100 bar erhoht, ver-
doppelt sich die Masse im Druckspeicher, genauso verdoppelt sich der Zeitraum, in dem Was-
serstoff zur Verfiigung steht.

Diese Eigenschaft verleint dem Betrieb des Stromnetzes Flexibilitat, an das der Elektrolyseur
angeschlossen ist, sodass Strom in einem weiteren Betriebsfenster und in einer weiten Zeit-
spanne (von Stunden bis zu ein oder zwei Tagen) umgewandelt werden kann.
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Die Kosten fur die Wasserstoffspeicherung, die sich normalerweise auf die gespeicherte
Menge beziehen (€/kg), hangen von der maximalen Speicherkapazitat des Behalters ab. Be-
trachtet man beispielsweise die gleichen Auswertungsbedingungen wie im vorherigen Beispiel
(s. Abbildung 26), aber fiir einen Speicher mit einer maximalen Kapazitat von 500 kg statt
1.000 kg, erhdhen sich die minimalen Speicherungskosten von 0,65 €/kg auf 0,74 €/kg; ca.
14 % hoher im Vergleich zu den Speicherungskosten eines Speichers mit doppelter Kapazitét.

4.1.2.1 Metallhydridspeicher

Einige Legierungen kdnnen sich mit Wasserstoff zu Metallhydriden wie MgH2, Mg2NiHa4,
LaNisHa4, NaAlH, [137-139] umwandeln. Die Adsorption von Wasserstoff findet an der Ober-
flache des Metalls statt (physikalische oder chemische Adsorption) und diffundiert anschlie-
Bend in die Struktur des Kristallgitters. Diese Hydride kbnnen dadurch Wasserstoff in ihrer
Struktur speichern und bei Erwarmung wieder freisetzen [140].

Die Speicherung von Wasserstoff in Hydriden erfordert keine hohen Dricke und liefert den
gespeicherten Wasserstoff bei konstant einstellbarem Druck. Der Nachteil ist das Gewicht des
Systems, da der gespeicherte Wasserstoff einige Prozente der Masse ausmacht in Abhangig-
keit vom verwendeten Hydrid. Die Temperaturen bei Desorption der Verbindungen mit brauch-
baren Lagerungsverhéltnissen sind ebenfalls relativ hoch.

4.1.2.2 Flussigkeitsspeicherung

Bei diesem Verfahren verflissigt sich Wasserstoff bei seiner Verflissigungstemperatur von
20 K, so dass das Speichersystem hochentwickelte Tanks bendtigt, um die Warmedibertra-
gung von der Atmosphére in den Tank zu isolieren [141]. Die Energie, die zur Verfllissigung
von Wasserstoff benotigt wird, ist im Vergleich zu seinem Energieinhalt extrem hoch, woraus
eine niedrige Gesamteffizienz resultiert. Des Weiteren erfordern der Transport und die Lage-
rung speziell konstruierte und teure Tanks. Anwendungen von flissigem Wasserstoff sind
ebenfalls begrenzt, beispielsweise in Weltraumabschussrampen, bei einigen Tankstellen fur
Brennstoffzellenfahrzeuge und in der Forschung.

4.2  Untersuchung weiterer Nutzungsfade

Die in Abschnitten beschriebenen Verfahren (s. Abschnitt 2.1) berlicksichtigen nicht die Ver-
wendung von Sauerstoff aus der Elektrolyse. Die Nutzung erfordert minimale Produktions- und
Speicherkapazitaten. Die typischen Kapazitdten von Elektrolyseuren mit Gréf3en, die an die
Verfugbarkeit von Kohlenstoffdioxid aus Biogasanlagen (5-50 m3/h Wasserstoff) angepasst
sind, ermdglichen es kaum, den produzierten Sauerstoff als ein zu kommerzialisierendes Ne-
benprodukt zu betrachten.

Der groR3te Nachteil des dualen Betriebs einer Biogasanlage (die sowohl Strom als auch
EE-Methan erzeugen kann) ist, dass Kohlenstoffdioxid nur dann vollstandig in Methan umge-
wandelt werden kann, wenn ausreichend, d.h. theoretisch mindestens stéchiometrisch, Was-
serstoff vorhanden ist. Dieses Problem kann jedoch durch eine Zwischenspeicherung von
Wasserstoff gelost werden.

Obwohl das bei der Verbrennung von Biogas in einer BHKW-Anlage entstehende Kohlenstoff-
dioxid grundsatzlich als treibhausgasneutral angesehen werden kann, lasst es sich nicht als
Kohlenstoffquelle zur Methanisierung nutzen. Da Luft bei der Verbrennung verwendet wird,
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sind die Abgase hauptsachlich eine Mischung aus Kohlenstoffdioxid, Stickstoff und Wasser-
dampf. Bei der Verbrennung reagiert Sauerstoff mit Stickstoff erst bei sehr hohen Temperatu-
ren, um Stickstoffmonoxid (NO) zu produzieren. Dieses Stickstoffmonoxid kann mit tiberschs-
sigem Sauerstoff zu Stickstoffdioxid weiterreagieren. Das in einer BHKW-Anlage entstehende
Kohlenstoffdioxid ist somit ein Rohgas, das sofern es nicht Reinigungsverfahren unterzogen
wird, die im Allgemeinen teuer sind, nicht direkt in der Methanisierung eingesetzt werden kann.

c

Garrest >

Abbildung 27: PtG-Anlage mit vollstéandiger Nutzung der Gase. Es erfordert ein System zur
vollstandigen Speicherung der Gase; E: Elektrolyseur, BHWK: Blockheizkraft-
werkanlage, R-2: Fermenter, B-1: Sauerstoffbehélter, B-2: Kohlenstoffdioxidbe-
halter, B-3: Wasserstoffbehdlter, F-1: isothermischer Flash, F-2: isothermischer
Flash, K-1: Verdichter, R-1 bis R-4: katalytische Reaktoren, R-2: Fermenter

Eine Mdglichkeit zur Losung der oben genannten Probleme ist in Abbildung 27 schematisch
dargestellt. Der vorgeschlagene Prozess ist eine Variation einer PtG-Anlage mit Speicherung
von Sauerstoff (B-1), Wasserstoff (B-2) und Kohlenstoffdioxid (B-3). Die Methanisierung des
Biogases (als Gemisch — ohne Trennung von Methan und Kohlenstoffdioxid) erfolgt durch ei-
nen ex-situ-Prozess, wie in den vorangegangenen Abschnitten beschrieben.

Der Betrieb der Anlage mit Gasspeichern funktioniert wie folgt:

e Solange der Elektrolyseur in Betrieb ist, wird Wasserstoff produziert und in den ex-situ
biologischen Methanisierungsreaktor (R-1) eingespeist. Biogas wird ebenfalls in den
Reaktor (R-1) eingespeist, und es wird EE-Methan erzeugt, das nach Verdichtung und
Konditionierung (K-1) direkt in das Erdgasnetz eingespeist werden kann.

e Der gleichzeitig produzierte Sauerstoff wird in einem Sauerstoffbehéalter gespeichert
(B-1).
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e Wird die Wasserstofferzeugung unterbrochen und kann keine Methanisierung stattfin-
den, wird Biogas zur BHKW-Anlage geschickt, um Strom zu erzeugen, der ins Strom-
netz eingespeist wird.

Stromerzeugung
Einspeisung ins Stromnetz

Elektrolyseur im Betrieb

Speicherung von O;
Speicherung von H;
Umwandlung von CO-

Speicherung von CO;
Verdiinnung von O; mit CO;

EE-Methan Erzeugung
Einspeisung ins Erdgasnetz
BHKW im Betrieb

Abbildung 28: Schematische Darstellung des Betriebskreises eines Prozesses mit kompletter
Nutzung von Kohlenstoffdioxid bei einer dualen Erzeugung von Strom oder EE-
Methan

¢ In der BHKW-Anlage wird bei der Verbrennung von Methan im Rohbiogas (ca. 52 Vol.-
% Methan und 48 Vol.-% Kohlenstoffdioxid je nach Substrattyp bei hachwachsenden
Rohstoffen und gréfRer 60 Vol.-% Methan bei Abfall als Substrat) anstelle der atmo-
spharischen Luft (vereinfacht ca. 21 Vol.-% Sauerstoff und 79 Vol.-% Stickstoff) Sau-
erstoff aus der Elektrolyse als oxidierendes Medium verwendet. Da die Verbrennung
mit reinem Sauerstoff bei Temperaturen stattfindet, die Uber den maximalen Ausle-
gungstemperaturen der BHKW-Anlage liegen, wird der Sauerstoff mit zuvor gespei-
chertem Kohlenstoffdioxid (B-2) auf eine Konzentration verdiinnt, die seiner Konzent-
ration in der Luft entspricht, d.h. eine Gasmischung mit einem Verhaltnis von 21 Vol.-
% Sauerstoff und 79 Vol.-% Kohlenstoffdioxid.

o Die Abgase aus der BHKW-Anlage bestehen nur aus Kohlenstoffdioxid und Wasser
bei einer Temperatur von fast 850 °C. Bei dem Austritt aus der BHKW-Anlage werden
Kohlenstoffdioxid und Waser mittels eines isothermischen Flashes getrennt. Das Koh-
lenstoffdioxid wird in einem Gasbehalter gespeichert (B-2).

o Wenn der Elektrolyseur wieder in Betrieb geht werden Sauerstoff und Wasserstoff pro-
duziert. Der Sauerstoff wird im Gasbehélter (B-1) gespeichert, wahrend das zuvor ge-
speicherte Kohlenstoffdioxid (B-2) und das Biogas aus dem Fermenter (R-2) in den
Methanisierungsreaktor (R-1) eingespeist werden. Die Umwandlung des Kohlenstoff-
dioxids kann durch eine leichte Modifikation der Betriebsbedingungen des Methanisie-
rungsreaktors erfolgen, in dem in Bezug auf die Nennleistung eine gréRRere Menge Me-
than erzeugt wird.
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e Wenn kein Wasserstoff zur Verfigung steht, wiederholt sich der Kreislauf aus Strom-
erzeugung und Speicherung von Sauerstoff, Kohlenstoffdioxid und Wasserstoff.

Vorlaufige Berechnungen zeigen, dass es in der oben beschriebenen Konfiguration keine
drastischen Veranderungen der Temperaturbedingungen oder der Volumenstréme von Gasen
beim Eintritt und Austritt aus der BHKW-Anlage gibt. Dies legt die Annahme nahe, dass dieses
Konzept (technisch gesehen) auf eine bereits in Betrieb befindliche Biogasanlage anwendbar
ist.

Das oben vorgeschlagene Betriebskonzept weist einen hohen Grad an Flexibilitat auf, da die
PtG-Anlage in der Lage ist, Strom nach Bedarf zu erzeugen oder zu speichern; bei Stromman-
gel kann Strom in das Netz eingespeist werden, bei tiberschissigem Strom kann Strom in Gas
umgewandelt und zwischengespeichert werden.

Aspekte wie die Prozessdynamik, d. h. wie die einzelnen Komponenten und das Gesamtsys-
tem bei einem bestimmten Betriebsprofil (Stromversorgungsprofil) reagieren, sollte in nachfol-
genden Studien untersucht werden.

4.3 Regionalisierung potentieller Wasserstoffmengen fir die Methani-
sierung

Fur die Methanisierung des ,grinen“ CO, aus Biogas sollen ebenfalls ,grine“ Wasserstoff-
mengen genutzt werden. Der Wasserstoff wird demnach per Elektrolyse erneuerbaren Stroms
bspw. aus Wind- und PV-Anlagen bereitgestellt. Fur die Ermittlung verfigbarer Strommengen
wird eine Kurzstudie fir den Bundesverband Erneuerbare Energien e.V. von Dr. Joachim Nit-
sch herangezogen [142]. Die 2016 veroffentliche Studie ,Die Energiewende nach COP 21-
Aktuelle Szenarien der deutschen Energieversorgung® berticksichtigt die Planungen und Pro-
gramme der Bundesregierung nach der UN-Klimakonferenz in Paris 2015. Hierbei werden drei
Szenarien analysiert: ,Trend, ,Klima 2050 und ,Klima 2040“. Fur die Modellierung wird die
Entwicklung des Zubaus erneuerbaren Energien nach dem EEG 2014 einbezogen. Trotz des
Rickgangs bei Photovoltaik- und Biomassezubau wird in der Studie angenommen, dass der
Ausbaukorridor fur EE-Strom 2025 einen Anteil von 40-45 % und fir 2035 etwa 55-60 % er-
reicht [142].

Das Szenario Trend beschreibt ausgehend vom Jahresende 2015, wie sich die Stromerzeu-
gung, der Stromverbrauch und die Treibhausgas-Emissionen entwickeln, bei gleichbleibender
Entwicklung. Die Klimaziele werden so nicht erreicht werden. Im Szenario ,Klima 2050“ wird
das obere Reduktionsziel des Energiekonzepts 2011 [143] fiir die Treibhausgasemissionen
von -95 % bis 2050 erreicht. Dies setzt praktisch eine Energieversorgung aus 100% erneuer-
baren Energien voraus. Das Szenario ,Klima 2040“ beschreibt eine Entwicklung, mit der das
Ziel der COP 21 erreicht wird. Hier wird die Erderwarmung unter 2°C bleiben. Das Ziel ist nur
erreichbar wenn die Dekarbonisierung des Energiesystems spatestens 2040 abgeschlossen
ist [142].

Im Rahmen dieser Studie wird das Szenario ,Klima 2050“ zugrunde gelegt. In Abbildung 29
ist die Stromverwendung im Szenario ,Klima 2050 in Stutzjahren bis 2050 dargestellt. Der
Einsatz von Strom zur Erzeugung von Wasserstoff ,Strom flir Wasserstoff‘ beginnt 2020 mit
5,75 TWh/a. 2025 steigt dieser Wert auf 40,9 TWh/a. 2030 stehen 109,9 TWh/a fir die Was-
serstofferzeugung zur Verfligung. 2040 belauft sich die Strommenge auf ca. 300,3 TWh/a.
2050 erreicht die Strommenge zur Wasserstoffproduktion mit 450,5 TWh/a den gré3ten Anteil
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an der gesamten Stromverwendung. Die Werte werden aus der Grafik mithilfe eines Bildbear-
beitungsprogramms bestimmt. Der mdgliche Ablese- bzw. Darstellungsfehler betragt
+/- 1,28 TWh/a. Fir die Bestimmung des Methanisierungspotentials werden konkurrierende
Wasserstoffnutzungspfade (H2-Mobilitat, Industrie, Direkteinspeisung ins Erdgasnetz, ...) nicht
betrachtet. So steht theoretisch die gesamte Menge Wasserstoff zur Methanisierung zur Ver-
figung.
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Abbildung 29: Stromverwendung nach Einsatzarten im Szenario ,,Klima2050“ [142]

Der Strom fiir Wasserstoff wird im n&chsten Schritt regionalisiert, sodass alle Landkreisen eine
Strommenge zugeordnet bekommen. Hintergrund ist die Nutzung der Strommengen am Ort
ihrer Entstehung, ohne das Stromnetz durch den Transport Giber weite Strecken zu belasten.
Hierfur erfolgt die Aufteilung der gesamtdeutschen Strommengen fir die Wasserstoffproduk-
tion anhand der aktuell installierten Wind- und PV-Anlagen in Deutschland. Diese liegen stand-
ortgenau auf Basis des EEG-Registers vor. Hierbei liegt die vereinfachte Annahme zugrunde,
dass ertragsreiche Gebiete fir die Erzeugung von erneuerbarem Strom zukiinftig im selben
Verhéltnis wachsen wie weniger giinstige Regionen. Die Zunahme an EE-Strom kann u.a.
durch Repowering der Bestandsanlagen untersetzt werden. Letztlich steht die Aussage, dass
Regionen mit einem hohen Anteil volatiler Energieerzeugung (PV, Wind) auch tendenziell
Standorte fir die Produktion von Wasserstoff mittels Elektrolyse darstellen. Das Ergebnis der
Regionalisierung wird in Abbildung 30 veranschaulicht. Die Entwicklung zeigt einen deutlichen
Anstieg von 2030 bis 2050. Hierbei dominieren insbesondere die norddeutschen Gebiete in
Schleswig-Holstein, Niedersachsen, Mecklenburg-Vorpommern und Brandenburg. Es ist fest-
zuhalten, dass deutschlandweit Potential fur die Bereitstellung von ,griinen“ Wasserstoff mit-
tels Elektrolyse unter den genannten Annahmen besteht.
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Abbildung 30: Regionale Entwicklung der Bereitstellung von Wasserstoff aus EE-Strom
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5 Ermittlung des Biomethanisierungspotentials fur beste-
hende Biogasanlagen

5.1 Methodisches Vorgehen zur Ermittlung des Biomethanisierungs-
potentials

Fur die Bestimmung des Biomethanisierungspotentials sind mehrere Begriffe im Rahmen die-
ser Studie zu definieren. Zuerst ist zu klaren, was unter Biomethanisierungspotential zu ver-
stehen ist: Biomethanisierungspotential fasst die Methanmengen zusammen, welche durch
die Reaktion von im Biogas enthaltenen CO, und Wasserstoff entstehen. Die Vorsilbe ,Bio"
verdeutlicht, dass sowohl des umgesetzte CO; biogenen Ursprungs als auch der Wasserstoff
(E-H) aufgrund der Elektrolyse von erneuerbarem Strom (E-Strom) regenerativ ist.

Zusatzlich zum Biomethanisierungspotential liegt bereits im Rohbiogas Methan vor, welches
aufgrund der Fermentation enthalten ist. Dieses wird im Rahmen dieser Studie biogenes Me-
than genannt. Wird Biogas auf Erdgasqualitat aufbereitet, spricht man von Biomethan. Abbil-
dung 31 visualisiert die gemachten Begriffsdefinitionen.

Substrat | ' * {Methan
[I— : JiRohbiogas
4 —
_ Fl Griines CO, |
C02 i ..;y.-.' E = CH4
] e Methanisierung Biomethani-
*\/ : h 4 Griines CO, sierungs-
Gérrest ' " -~ potential
) CH,
Biomethan

Abbildung 31: Klarung der Begrifflichkeiten anhand des FlieRschemata Biomethanisierung
(BGA = Biogaserzeugungsanlage / BGAA = Biogasaufbereitungsanlage)

Neben diesen wichtigen Begriffen werden im Rahmen dieser Studie weitere Definitionen erar-
beitet, um einen gemeinsamen Terminus zu finden. Tabelle 10 listet die Begriffsdefinitionen
auf.

Tabelle 10: Begriffsdefinitionen erneuerbare Gase

Begriff Erlauterung

Biogas Im Wesentlichen eine Mischung aus Methan
und Kohlenstoffdioxid aus einem Fermentati-
onsprozess

Biomethan Methan nach der Aufbereitung von Biogas,
einspeisbar ins Erdgasnetz

Biogenes Methan Methan aus biologischen Quellen
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Begriff Erlauterung

Biomethanisierung Reaktion von im Biogas enthaltenen CO»
und Wasserstoff aus der
(EE-Strom-)Elektrolyse

Biomethanisierungspotential Methanmenge, welche mittels Biomethani-
sierung erzeugt wird

Potential zur Errichtung von Sammellei- | Methanmenge, welche durch die Biindelung
tungen kleinerer Rohbiogasmengen an einen Punkt
zentralisiert wird und fir eine Biogasaufbe-
reitung & -einspeisung zur Verfigung steht

Griines Methan Erzeugtes Methan aus biologischem Stoff

Graues Methan Erzeugtes Methan durch Methanisierung, in
der auch fossiles Kohlendioxid oder nicht er-
neuerbarer Strom fur die Erzeugung von
Wasserstoff eingesetzt wurde

Elektrogase Gase aus Elektrolyse, z. B. Wasserstoff oder
Sauerstoff
Regeneratives Methan Es bezeichnet erneuerbares oder regenerati-

ves Methan, das sich von selbst und inner-
halb menschlicher Zeitmal3stabe erneuert

Aufbereitetes Biogas Biomethan nach der Aufbereitung von Roh-
biogas, einspeisbar ins Erdgasnetz

EE-Methan Klnstliches Methan aus erneuerbaren Ener-
gien wie Strom und Wind (Elektrolyse mit
anschliel3ender Methanisierung)

Das Methanisierungspotential wird anlagenspezifisch ermittelt. Hierfir werden die Geo-Daten
der aktuellen Biogaserzeugungs- und aufbereitungsanlagen inkl. inrer Merkmale genutzt. Ins-
besondere hat die Analyse der bestehenden Anlagen (s. Kapitel 3.2) folgende Auswahlkrite-
rien ergeben:

* Mindestanlagengréf3e: 2 250 kW installierte elektrische Nennleistung
* Mindest-CO,-Anteil im Rohbiogas: 240 Vol.-%
*  maximale Restdauer der EEG-Foérderung: 5 Jahre

Anhand dieser Kriterien erfolgt die Selektion der potentiellen Biogaserzeugungsanlagen. Bio-
gasaufbereitungsanlagen werden generell durch die CO2-Abtrennung als potentiell geeignet
fir die Methanisierung angesehen. Eine Sensitivitdtsanalyse hinsichtlich der Entfernung des
Standortes der Biogaserzeugungsanlage zum Erdgasnetz beriicksichtigt die Méglichkeit das
Produktgas nach der Methanisierung in das o6ffentliche Erdgasnetz einzuspeisen. Das so er-
mittelte Ergebnis spiegelt das Szenario ,,Gréf3tmdgliche Nutzung des griinen CO;* wider (Sze-
nario 1), bei dem eine groRtmdgliche Nutzung des im Biogas enthaltenen ,griinen CO, ange-
strebt wird. Die Annahme hierbei ist, dass unabhangig vom Standort ausreichende Mengen
erneuerbaren Stroms fir die Elektrolyse vorliegen. Demzufolge bleibt eine stromseitige Be-
trachtung vorerst aus. Im Szenario 1 erfolgt die Abschatzung des Biomethanpotentials auf Ba-
sis der Biogas- und Erdgasinfrastruktur.
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Das Szenario 2 ,Berlcksichtigung vorhandener Wasserstoffmengen aus EE-Strom* fuhrt die-
ses Ergebnis weiter, indem die Bereitstellung von Wasserstoff mittels Elektrolyse von erneu-
erbarem Strom, Beriicksichtigung findet. Die Analyse erfolgt hierbei mit regionalisierten Strom-
mengen zur Bereitstellung von Wasserstoff. Die Betrachtung erfolgt auf Landkreisebene. Ab-
bildung 32 veranschaulicht die zugrunde liegende Methodik und zeigt die Zusammenhéange
zwischen den beschriebenen Szenarien.

Biogaserzeugungs- Biogasaufbereitungs-/ -
anlagen einspeiseanlagen

1

Selektion nach
Anlagenkennwerten

{ Erdgasnetz

\

- COs-Anteil
- Leistung | |
- EEG-Foérderung t ) \
(nicht bei BGEA) Methanisierungs- Strom fiir
potential (e Aniage und in Wasserstoff
Szenario 1 Sunmel (regional)

i | l
4
Einspeisbare I

Biomethanmenge
(je Anlage und in Summe)

Szenario 2

Abbildung 32: Methodik zur Ermittlung des Biomethanisierungspotentials in Deutschland

5.2 Bewertung des ermittelten Biomethanisierungspotentials

5.2.1 Analyse des Biomethanisierungspotenzials anhand von Einzelstandorten

Die Umsetzung der beschriebenen Methodik erfolgt anlagenspezifisch. Das bedeutet, dass
das Biomethanisierungspotential fur jeden Einzelstandort bestimmt wird und zur gesamtdeut-
schen bzw. regionalen Potentialermittiung aufsummiert wird. Hierflr ist im ersten Schritt die
Selektion der Biogaserzeugungsanlagen anhand der definierten Kriterien notwendig. Das Er-
gebnis ist in Tabelle 11 dargestellt. Je Bundesland ist die Anzahl der ausgewahlten Anlagen
bzw. BHKW mit zeitlicher Entwicklung der EEG-Restlaufzeit zum Bezugsjahr 2017 zusam-
mengestellt. Summiert Gber Deutschland beinhaltet die Tabelle auch die dazugehdrige instal-
lierte elektrische Leistung und die ermittelte CO.-Menge. Bayern und Niedersachsen weisen
die meisten selektierten Anlagen gefolgt von Baden-Wiirttemberg auf.
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Tabelle 11:

Anzahl an Biogasanlagen mit EEG-Restférderdauer groRer 5 Jahren (installierte
elektrische Leistung von mind. 250 kW (Bezugsjahr: 2017)

Mio. m3i.N./a

EEG-Restforder- <5 <6 <7 <8 <9 <10
dauer in Jahren

Bundesland Anzahl der Biogas-BHKW

Baden-Wirttem- 28 38 45 95 464 562
berg

Bayern 74 90 96 226 519 775
Brandenburg 6 9 14 17 38 77
Bremen 0 0 0 1 2 2
Hessen 11 15 16 20 36 58
Mecklenburg- 7 13 17 24 52 107
Vorpommern

Niedersachsen 61 81 91 141 287 510
Nordrhein-West- 19 28 34 67 138 233
falen

Rheinland-Pfalz 11 18 18 28 65 96
Saarland 0 0 0 0 0 6
Sachsen 7 10 15 16 21 36
Sachsen-Anhalt 6 8 12 18 39 71
Schleswig-Hol- 7 10 11 26 56 112
stein

Thiringen 6 15 19 26 37 106
Hamburg 0 0 0 0 0 0
Berlin 0 0 0 0 0 0
Deutschland 243 335 388 705 1.754 2.751
inst. elektrische 144 194 223 413 990 1.571
Leistung in MW

CO2-Menge in 226 304 348 644 1.543 2.450

Die Selektion der Biogasaufbereitungsanlagen erfolgt lediglich nach dem Status in Betrieb
bzw. im Bau. 218 Datensatzen, davon 11 Erweiterungen von bestehenden Anlagen und 5 sich
im Bau befindliche Anlagen, gehen in die weitere Analyse ein. Die ausgewahlten Biogasauf-

bereitungsanlagen trennen insgesamt 873 Mio. m3/a CO ab.

Ein Vergleich zwischen Biogaserzeugungs- (BGA, Kreise in Abbildung 33) und Biogasaufbe-
reitungsanlagen (BGAA, Quadrate in Abbildung 33) zeigt, dass insbesondere das kurzfristige
Potential stark von Biogasaufbereitungsanlagen dominiert wird. Der Anteil von Biogasanlagen
am Gesamtpotential ist 2020 gering. Im Laufe der weiteren Entwicklung &ndert sich das, so-
dass 2040 der Anteil der BGA am CO;-Potential das der BGAA liberlagert. Die ausgewahlten

Anlagen fir 2020 und 2025 sind in Abbildung 33 zu sehen.
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Abbildung 33: Selektierte B'iogas'— und Biogasaufbereitungsanlagen (Ii'nk's: '2020, rechts: 2025)

20
Kilometar

Die Analyse der Entfernung der Biogasanlagen zum Erdgasnetz sowie ihre geographische
Lage sind fur die Bewertung einer moglichen Biogaseinspeisung relevant. An dieser Stelle soll
der kirzeste Abstand von den Biogasanlagen zum nachstgelegenen Erdgasnetz untersucht
werden. Die Information Uber das Erdgasnetz liegt in Form folgender Daten vor:

e VGE Karte [144]
e Erdgasversorgungsgebiete von Lutum+Tappert [145]
¢ Biogasaufbereitungsanlagen (s. Kapitel 3.1)

Die VGE Karte umfasst das gesamte Hochdrucknetz und einen grof3en Teil des Mitteldruck-
netzes der Ubertragungsnetzbetreiber in Form von Linien im GIS-Format. Die zur Verfigung
stehen Daten stellen ein Leitungsnetz von ca. 750.000 km dar [144].

Im Gegensatz zu den VGE-Daten handelt sich bei den Gasversorgungsgebieten des Geomar-
keting-Dienstleisters Lutum+Tappert (L+T) um Gebiete, in denen ein Gas-Grundversorger ak-
tiv ist. Innerhalb dieser Gebiete ist demnach ein Erdgasnetz vorhanden. Die Gesamtflache
betragt ca. 243.000 km2 und deckt ca. 68 % Deutschlands ab [145].
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Abbildung 34: Datenbasis der Erdgasinfrastruktur in Deutschland

Abbildung 34 zeigt das deutsche Erdgasnetz und die Versorgungsgebiete basierend auf den
genannten Quellen. Beide Quellen sind in sich konsistent: Am Ende einer Stichleitung ist stets
ein erdgasversorgtes Gebiet ausgewiesen. Die nicht erdgasversorgten Gebiete finden sich in
der Mitte und im Siiden Deutschlands. Hierbei handelt es sich um landliche Regionen mit ge-
ringen Bevdlkerungsdichten. Kleine, einzelne Siedlungs- und Ortsstrukturen sind aufgrund der
Kosten zur ErschlieBung der Gebiete teilweise nicht ans Erdgasnetz angeschlossen.

Des Weiteren kénnen zur Lagebeschreibung des Erdgasnetzes die Biogasaufbereitungs-/ ein-
speiseanlagen genutzt werden. lhr Standort ist mit einer unmittelbar in der Nahe verlaufenden
Erdgasleitung verbunden.

Die Analyse der Entfernung der Biogasanlagen zum Erdgasnetz erfolgt mit Hilfe aller genann-
ten Quellen. Fir die Bestimmung des Potentials werden Anlagen ausgewahlt, die sich in einem
Versorgungsgebiet befinden und ihr Abstand zum Erdgasnetz und zur nachstgelegenen Bio-
gasaufbereitungsanlage nicht gro3er als der zu definierende, maximale Abstand ist.

Das Vorgehen wird in Abbildung 35 illustriert. Die meisten Biogasanlagen befinden sich in
einem Gasversorgungsgebiet, ist dies nicht der Fall, dann entscheidet der zu definierende,
maximale Abstand, ob die Anlage bei der Potentialermittlung Beriicksichtigung findet. Um den
Einfluss des maximalen Abstands abzuschétzen wird eine Sensibilitatsanalyse durchgefihrt.

DVGW:-Forschungsprojekt G 201622



BGA Leistung in kW 250 - 500 ——— VGE Netz
< 100 © 500-1.000 Gasversorgungsgebiaete nach LUTUM + TAPPERT
100 - 250 ® >1.000 Flaiche mit max. Entfernung vom Erdgasnetz

/

—~

AR N

/{ e
D el
(@/‘Mmmeier /

Abbildung 35: Ausschnitt der Entfernungsanalyse Biogaserzeugungsanlage - Erdgasnetz
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Die Ergebnisse sind in Tabelle 12 fir einen Abstand von 10 km, 5 km und 1 km sowie fir die
ausgewahlten Anlagen zwischen 2020 und 2040 zu finden. Auf die Ergebnisse fur das Jahr
2050 wird in der Tabelle verzichtet, da diese identisch zu denen von 2040 sind. Der maximale
Abstand ist als Luftlinie definiert. Die Anzahl potentieller Anlagen sinkt um 15 — 20 %, wenn
der maximale Abstand von 10 km auf 1 km reduziert wird. Prinzipiell zeigt die Sensitivitatsana-
lyse, dass nur wenige Anlagen aufgrund ihrer Lage bzw. der Entfernung zum Erdgasnetz aus
der Potentialermittlung herausfallen. Fir die Bestimmung des Potentials werden alle Anlagen
mit einer maximalen Entfernung von 10 km zum Erdgasnetz berticksichtigt.

Tabelle 12: Anzahl der selektierten Biogasanlagen (> 250 kW; EEG-Restlaufzeit) mit einem
maximalen Abstand von 1 km, 5 km und 10 km von der Erdgasinfrastruktur fiir die Jahre 2020
bis 2040

Jahr 2020 2025 2030 2040
maximale Ab-
stand in km
1km 49 547 3.436 6.478
5km 55 651 4.092 7.502
10 km 58 699 4.363 7.961

5.2.2 Ranking von Biogasanlagen und Regionen

Das theoretische Methanisierungspotential kann nur mithilfe der Wasserstoffmenge berech-
net, die fur die biologische Methanisierung zur Verfiigung steht. Die Wasserstoffmenge wird
aus der Strommenge berechnet, die fir die Elektrolyse verwendet wird.

Im Szenario 1 "GroéRtmogliche Nutzung des griinen CO; im Biogas" wird ein maximales Me-
thanisierungspotential berechnet, das unabhangig vom Wasserstoff bzw. Strom ist. Es wird
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angenommen, dass ausreichend EE-Strom fur die Methanisierung der CO2-Mengen verfligbar
ist. In Anlehnung an die Sabatier-Gleichung wird vereinfachend angenommen, dass die er-
zeugte Methanmenge genauso grof} ist wie die Menge Kohlenstoffdioxid bei einer vollstandi-
gen Umsetzung des Wasserstoffs.

Abbildung 36 zeigt das maximale Methanisierungspotential fur die Jahre 2020, 2025 und 2050.
Hier wird deutlich, dass 2020 und 2025 das Biomethanisierungspotential durch die Biogasauf-
bereitungsanlagen dominiert wird. So ist ein kurzfristiges Potential zur Methanisierung vorran-
gig im Nordosten Deutschlands darstellbar. Bis 2040 ist die EEG-Restforderdauer aller Be-
standsanlagen abgelaufen, so dass das Potential seinen Schwerpunkt hin zu den Biogaser-
zeugungsanlagen  verschiebt. Das  Biomethanisierungspotential 2050  betragt
7,2 Mrd. m3i.N./a Biomethan. Darin enthalten sind die methanisierten CO,-Mengen aus Bio-
gaserzeugungs- und -aufbereitungsanlagen. Berucksichtigt man das biogene Methan, wel-
ches bereits im Biogas enthalten ist, erhdoht sich das Gesamtpotential auf ca.
16,5 Mrd. m3i.N./a Biomethan.

Maximales Methanisierungspotential in Mio. m* i.N./a
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Abbildung 36: regionalisiertes Methanisierungspotential des Szenario 1 ,,Grolitmégliche Nut-
zung des griinen CO; im Biogas*“ fiir die Jahre 2020 (links) 2025 (Mitte) und 2050
(rechts)

2020 und 2025 ist das Methanisierungspotential im Szenario 1 in folgenden Landkreisen am
groften:
o Bodrde (Sachsen-Anhalt)

e Uckermark (Brandenburg)

e Gustrow (Mecklenburg-Vorpommern)

In Borde betragt das Potential 2020 aufgrund der leistungsstarken Aufbereitungsanlagen
ca. 56 Mio. m3i.N./a, in Uckermark 53 Mio. m3i.N./a und in Gustrow 44 Mio. m3i.N./a. Das
Gesamtbild andert sich 2025 nicht. Gleichzeitig steigt das Potential fir diese drei Landkreise
um 2 bis 5 Mio. m3i.N./a. Ab 2030 gewinnen Schleswig-Holstein und Niedersachsen an Be-
deutung. Das grof3te Potential ist in Cloppenburg (Niedersachsen) und Schleswig-Flensburg
(Schleswig-Holstein) mit jeweils ca. 100 Mio. m3 i.N./a zu finden. Die Verteilung des Methani-
sierungspotentials 2040 und 2050 ist im Szenario 1 identisch. Es zeigt hohe Potentiale in Nord-
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und Suddeutschland. Hierbei sind Regionen in Niedersachsen und Schleswig-Holstein auf der
Spitze.

Die Ergebnisse des Szenario 1 werden genutzt, um den Einfluss bzw. die Entwicklung der
verfigbaren Mengen von EE-Wasserstoff und deren Auswirkung auf das Biomethanisierungs-
potential zu untersuchen. Auf Landkreisebene werden die verfigbaren Wasserstoffmengen
den griinen CO2-Mengen gegeniibergestellt und die Moglichkeiten einer Methanisierung bilan-
ziell verglichen. Fir eine vollstandige Umsetzung der verfugbaren griinen CO2-Mengen ist die
4fache Menge Wasserstoff notwendig. Abbildung 37 veranschaulicht die Regionalisierung. Be-
tragt das Wasserstoff-Kohlenstoffdioxid-Verhaltnis groRer 4, steht in einem Landkreis mehr
Wasserstoff zur Verfiigung als fir die Methanisierung benétigt wird (blau, Abbildung 37). Ist
das Verhaltnis kleiner 4 herrscht ,Wasserstoffmangel* und es kann nicht das komplette CO,
des Biogases methanisiert werden (grau, Abbildung 37). Landkreise in denen kein CO, aus
Biogas zur Verfligung steht sind in Abbildung 37 weil3 dargestellt.
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Abbildung 37: H»/CO,-Verhaltnis fiir die Jahre 2020 (links), 2025 (Mitte) und 2050 (rechts)
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Das Ergebnis der Modellierung ist das Methanisierungspotential auf Landkreisebene fur die
Jahre 2020, 2025, 2030, 2040 und 2050 basierend auf dem Strom fur Wasserstoff. Das Me-
thanisierungspotential 2030 — 2050 des Szenario 2 dhnelt dem Szenario 1 "Groltmdogliche
Nutzung des griinen CO; im Bogas" sehr. Allerdings reicht der EE-Strom flr Wasserstoff auch
in 2050 nicht in allen Landkreisen aus, um die regionale CO2-Produktion aus Biogas komplett
in Methan umzuwandeln. Davon sind 17 Landkreise betroffen, die in Abbildung 37 (rechts)
grau gefarbt sind. 2020 und 2025 sind die Unterschiede zwischen den Szenarien am groé3ten.
2020 betragt das Methanisierungspotential aus Szenario 2 nur 170 Mio. m3i.N./a von mégli-
chen 930 Mio. m3 i.N./a (bei kompletter Umsetzung des verfigbaren CO2). 2025 betragt das
gesamte Methanisierungspotential 1.029 Mio. m3i.N./a von maximal 1.512 Mio. m3i.N./a.
2030 steigt das Methanisierungspotential auf 3.577 Mio. m3 i.N./a und entspricht somit mehr
als drei Viertel des maximal mdglichen Potentials (4.687 Mio. m3i.N./a). Im Jahr 2040 belauft
sich das Methanisierungspotential auf ca. 6.800 Mio. m3i.N./a und stellt somit eine Nutzung
von 94% des verfugbaren CO:2 dar. Damit stellt der verfiigbare Wasserstoff ab 2040 einen
kaum noch limitierenden Faktor fur die Methanisierung dar. Da 2050 keine weitere CO2-Quelle
hinzukommt steigt das Potential nur leicht auf 7.120 Mio. m3 i.N./a bei einer Nutzung von 98%
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des im diesem Jahr verfugbaren CO2. Das Methanisierungspotential ist gréf3er im Nord- und
Siuddeutschland als im Mitteldeutschland und der Unterschied wird mit der Zeit immer ausge-
pragter. Dies fallt besonders auf, wenn das Potential auf die Flache bezogen wird.

Methanisierungspotential in Mio. m*i.N./a
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Abbildung 38: regionalisiertes Methanisierungspotential absolut (oben) und spézifisch je Hektar
und Jahr (unten) des Szenario 2 ,,Beriicksichtigung vorhandener Wasserstoff-
mengen aus EE-Strom* fiir die Jahre 2020 (links), 2025 (mitte) und 2050 (rechts)

Im Ergebnis betragt das Biomethanisierungspotential fir beide Szenarien bis zum Jahr 2050
tber 16 Mrd. m3i.N./a. Voraussetzung fir die Hebung dieses Potentials ist eine ausreichende
Menge an Wasserstoff aus der Elektrolyse erneuerbaren Stroms. Tabelle 13 fasst die Ergeb-
nisse fir beide Szenarien zusammen. Hierbei werden sowohl das Methanisierungspotential
als auch die Mengen biogenen Methans, die aktuell verfiigbar sind, angegeben. Gleichzeitig
erfolgt eine Trennung zwischen Biogaserzeugungsanlagen (BGA) und Biogasaufbereitungs-
anlagen (BGAA). Die zeitliche Entwicklung ergibt sich im Szenario 1 ausschlie3lich aus der
Analyse der EEG-Restlaufzeit. Treten Biogaserzeugungsanlagen vorzeitig aus der EEG-Ver-
gltung aus, so ist das fuir 2050 ausgewiesene Potential auch friher darstellbar. Im Szenario
2 fliel3t zusatzlich die Entwicklung verfligbarer Wasserstoffmengen ein.
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Die Methanisierung kann fast eine Verdoppelung der Mengen an biogenen Methan bewirken,
ohne dass zusatzliche Substrate notwendig sind. Kurzfristig, d.h. 2020, betragt das Methani-
sierungspotential fir Szenario 1 sogar das 1,2 fache der aktuellen Mengen biogenen Methans
und Biomethans. Ursachlich ist das bereits heute verfugbare CO, der Biogasaufbereitungsan-
lagen. Ein deutlicher Anstieg des Potentials ist ab 2030 zu verzeichnen, da ab diesem Zeit-
raum zahlreiche Anlagen aus der EEG-Forderung herausfallen.

Tabelle 13: Entwicklung des Biomethanisierungspotentials in Mrd. m3i.N./a fir zwei
Szenarien

Szenario Anlage | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Szenario 1: Grof3t- | Methanisierung/ | BGA 0,06 | 0,64 3,81 6,37 6,37
mogliche Nutzung | E— CHs BGAA 0,87
des ,grinen“ CO: | Biogenes Me- | BGA 0,07 | 0,81 4,85 8,17 8,17
im Biogas than

Biomethan BGAA 1,07

Summe 2,07 | 3,38| 10,60 | 16,49 | 16,49
Szenario 2: Berlck- | Methanisierung/ | BGA 0,02 | 0,40 2,76 5,94 6,25
sichtigung vorhan- | E— CH, BGAA 0,15| 0,63 0,81 0,87 0,87
dener Wasserstoff- | Biogenes Me- | BGA 0,07| 081| 485| 817 | 8,17
mengen aus EE- | than
Strom Biomethan BGAA 1,07

Summe 1,31] 290] 9,49] 16,05] 16,36

BGA - Biogaserzeugungsanlage
BGAA — Biogasaufbereitungsanlage
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6 Ermittlung des Potentials zur Errichtung von Biogas-
sammelleitungen

6.1 Methodisches Vorgehen zur Ermittlung des Potentials zur Errich-
tung von Biogassammelleitungen

Zur Ermittlung des Potentials hinsichtlich der Errichtung von Biogassammelleitungen werden
die Ausgangsdaten aus Kapitel 3.1 verwendet. Die Ergebnisse der Bestimmung des Biome-
thanisierungspotentials bleiben vorerst unberiicksichtigt. Es erfolgt eine davon unabhangige
Analyse der Standorte hinsichtlich einer leitungsgebundenen Verschaltung. Eine Kombination
der Potentiale erfolgt in Kapitel 7.1.

Mit dem Potential zur Errichtung von Sammelleitungen ist eine Blindelung von Rohbiogas fur
eine zentrale Aufbereitung und Einspeisung ins Erdgasnetz (ohne Methanisierung) gemeint.
Abbildung 39 illustriert die genannte Definition schematisch und skizziert das methodische
Vorgehen. Die Sammelleitung transportiert Biogas von mehreren Biogasanlagen zu einem
zentralen Punkt, um die so generierten héheren Volumenstréme aufzubereiten und ins Erd-
gasnetz einzuspeisen. Auf diese Weise werden die spezifischen Kosten fir die Aufbereitung
und Einspeisung gesenkt.

Substrat - ) Rohbiogas .
w4 B \ )
4
Garrest
N Rohbioga ] ) Biomethan N
Substrat Rohblogas _ : Sl Biogasaufbereitung : j =
I & -einspeisung — %
(1]
G'\I\"' o
arrest Y Biomethan> 1000 m¥h | 2
L
- - ,:\"' g
Substrat [ Rohbiogas 1| Grunes CO,

v

carest  Sammelleitung

Abbildung 39: Schema Biogassammelleitung

Die raumliche Analyse der Bestandsanlagen zur Biogaserzeugung dient der Ermittlung des
Potentials zur Errichtung von Sammelleitungen. Als erstes werden alle BHKW Standorte in-
nerhalb eines maximalen Umkreises zusammengefasst. Dadurch werden Biogasanlagen mit
mehreren BHKW als ein Datensatz abgebildet. Im Ergebnis einer Auswertung mehrere Satel-
litenbilder wurde dieser maximale Umkreis auf 150 m festgelegt. Die Anzahl der Datensatze
reduziert sich von 11.063 (vgl. Tabelle 9) auf 9.423. Produktionsmengen der zusammenge-
fassten Datensatze werden addiert und der Standort gemittelt.

Fur die Bestimmung naheliegender Biogasanlagen erfolgt ein Zusammenschluss (Clusterung)
dieser Anlagen in einem maximalen Umkreis von 5 km [146]. Die maximale Entfernung leitet
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aus dem DVGW-Projekt ,Sammelleitungen von Rohbiogas fir eine zentrale Aufbereitung zur
Einspeisung in Erdgasnetze® ab. Hierbei soll grofieren Anlagen ein groReres Einzugsgebiet in
Form eines Puffers um den Standort als kleineren Anlagen zugesprochen werden. Die Model-
lierung erfolgt anhand der erzeugten Energiemenge je Anlage und einer Energiebelegung.
Letztere gibt an, welche Energiemengen pro Meter wirtschaftlich transportiert werden kann.
Die Bestimmung einer typischen Energiebelegung erfolgt auf Basis bestehender Biogasleitun-
gen [147, 148]. Es zeigt sich eine Bandbreite von 1.844 bis 2.376 kWh/a*m. Fir die weitere
Modellierung wird die Energiebelegung (Ese)) mit 2.000 kWh/a*m angenommen. Die Energie-
belegung ist als Quotient der transportierten Energiemenge und der Entfernung definiert. Da
die definierte Energiebelegung auf Realdaten und somit auf realen Leitungsverlaufen beruht,
ist die Entfernung per Luftlinie abzuschatzen. Ein realer Weg betragt etwa das 1,5 fache der
Luftlinie [104]. Gleichzeitig stellt bei der Pufferung um die Biogasanlagen zur Abbildung eines
Einzugsgebietes die Beriihrung zweier Puffer einen Extremfall dar. Die Entfernung zwischen
den Anlagen ist der doppelte Pufferradius. Unter Beriicksichtigung aller genannten Faktoren
ergibt sich folgende Formel fur die Abschatzung des Pufferradius rpurier aus der Energiemenge
des Biogases Egc’

Epg

TPuffer = Epo 1,52 Gleichung 17

Die so gebildeten Puffer iberlagern sich teilweise und bilden Cluster. Ein Cluster reprasentiert
eine Biogassammelleitung mit mehreren Biogasanlagen. Anlagen auf3erhalb der Cluster ent-
fallen aus der weiteren Analyse. Innerhalb der gebildeten Cluster werden die Biogaserzeu-
gungsmengen aufsummiert und bewertet. Betragt der Anteil biogenen Methans mindestens
1.000 m3i.N./h, das entspricht einer Biogasproduktion von > 550 m3i.N./h, flieRen die zu-
grunde liegenden Anlagen in das Potential ein. Geclusterte Anlagen mit weniger als
1.000 m3i.N./h entfallen aufgrund der steigenden spezifischen Kosten der Biogasaufbereitung
und -einpeisung bei geringen Volumenstrémen. Infolge der stufenweisen Selektion verringert
sich die Anzahl potentieller Anlagen. Das beschriebene Vorgehen ist in Abbildung 40 darge-
stellt.

Bildung von
Einzugsgebieten

A A

Biogasanlagen (BGA) Clusterung

Zuordnung BGA und
Summieren der .| Auswahl aller Cluster
Methanmengen | 21.000m* i.N./h CH,

Y

Abbildung 40: Schema der GIS-gestltzten Clusterbildung der Biogaserzeugungsanlagen
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Letztlich erfolgt eine Analyse der Entfernung der identifizierten Cluster zum Erdgasnetz analog
zum Biomethanisierungspotential (vgl. Kapitel 5.2.1). Cluster, die Gber 10 km [146] vom Erd-
gasnetz entfernt sind, finden keine Berucksichtigung bei der Potentialermittlung. Die standort-
genaue Analyse ermdglicht eine regional differenzierte Bewertung des Potentials zur Errich-
tung von Sammelleitungen. Des Weiteren ist eine Modellierung des Leitungsverlaufes zwi-
schen den Biogaserzeugungsanalgen hin zum Einspeisepunkt mdglich.

6.2 Bewertung des ermittelten Potentials zur Errichtung von Biogas-

sammelleitungen

Die in Kapitel 6.1 beschriebene Methode wird mit der vorhandenen Datenbasis umgesetzt.
Unter Berlcksichtigung aller Kriterien kénnen 156 Cluster in Deutschland identifiziert werden.
Ein Cluster reprasentiert eine Biogassammelleitung mit mehreren Biogasanlagen. Innerhalb
der Cluster befinden sich 2.062 Biogasanlagen, die jahrlich 2,56 Mrd. m3 i.N. biogenes Methan
erzeugen.

Eine Sensitivitdtsanalyse der Entfernung der Cluster zum Erdgasnetz erfolgt flr drei verschie-
dene Maximalentfernungen: 1 km, 5 km und 10 km. Eine Verringerung der maximalen Ent-
fernung hat eine Reduzierung potentieller Anlagen zur Folge. Der Riickgang betragt weniger
als 10 %, sodass der Einfluss der Lage zum Erdgasnetz auf das Potential zur Errichtung von
Biogassammelleitungen mit dem Ziel der Biogasaufbereitung und -einspeisung als gering ein-
geschatzt werden kann. Tabelle 14 fasst die Ergebnisse der Sensitivitdtsanalyse zusammen.

Tabelle 14: Einfluss der maximalen Entfernung zum Erdgasnetz auf das Einspeisepotential

basierend auf Biogassammelleitungen

maximale Entfernung Anzahl modellierter | Anzahl Biogaserzeu- | Einspeisepotential in
zum Erdgasnetz in km Cluster gungsanlagen Mio. m3i.N./a

10 156 2.062 2.563

5 154 2.041 2.533

1 138 1.900 2.355

Die Auswertung des Potentials zur Errichtung von Sammelleitungen nach Regionen zeigt deut-
liche Unterschiede. Abbildung 41 zeigt das Potential zur Errichtung von Sammelleitungen auf
Landkreisebene. Grol3e Teile Deutschlands weisen kein Potential auf. Grof3e Potentiale finden
sich in Schleswig-Holstein, Niedersachsen und Bayern. Ursachlich ist die hohe Anlagendichte
in diesen Regionen. Weitere Potentiale finden sich in den tbrigen siiddeutschen und nord-
deutschen Gebieten. Vereinzelt weisen Landkreise in der Mitte Deutschlands Potentiale auf.
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Abbildung 41: regionalisiertes Einspeisepotential zur Errichtung von Sammelleitungen
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7 Technologische Gesamtbewertung

7.1  Ermittlung des Gesamtpotenzials an einspeisbarem Biomethan

In den Kapiteln 5 und 6 wird getrennt voneinander das Biomethanisierungspotential und das
Potential zur Errichtung von Sammelleitungen in Deutschland bestimmt. Beide Potentiale bzw.
Wertschopfungsketten haben Einfluss aufeinander. So kann das methanisierte Biogas auch
mittels Sammelleitungen zum Einspeisepunkt transportiert werden.

Die Zusammenfiihrung beider Potentiale kann dabei nicht als Summation beider Gesamtpo-
tentiale erfolgen, sondern muss einzeln anlagenspezifisch durchgefiihrt werden. Die Ermitt-
lung des Gesamtpotentials fast folgende Potentiale zusammen:

A) Potential zur Errichtung von Biogassammelleitungen
B) Biomethanisierungspotential

Zusatzlich zur Bindelung der aktuellen Biogasmengen wird eine Methanisierung des griinen
CO:. berucksichtigt. Dem Potential zur Errichtung von Biogassammelleitungen liegt eine Ana-
lyse der identifizierten Gebiete (Cluster) sowie die darin verorteten Biogasanlagen zugrunde.
Auch das Biomethanisierungspotential berticksichtigt Bestandsanlagen. Fir die Ermittlung des
Gesamtpotentials wird das weniger restriktive Szenario 1 ,Gro3tmogliche Nutzung des grinen
CO; im Biogas" mit den Mengen des Jahres 2050 genutzt.

Die anlagenspezifische Analyse trennt das Biomethanisierungspotential sowohl in biogenes
Methan als auch Methanisierung auf. Gleichzeitig werden Biogaserzeugungsanlagen und Bi-
ogasaufbereitungsanlagen getrennt voneinander betrachtet. Die Kombination mit dem Poten-
tial zur Errichtung von Sammelleitungen erfolgt ausschlie3lich mit den Biogaserzeugungsan-
lagen. Es erdéffnen sich drei Méglichkeiten:

e Methanisierung und Sammelleitung
¢ Methanisierung ohne Sammelleitung
¢ Sammelleitung ohne Methanisierung

Anlagen, die sowohl Potential fiir eine Methanisierung als auch zur Errichtung einer Biogas-
sammelleitung aufweisen, fihren dazu, dass sich die einzelnen Potentiale nicht einfach addie-
ren. Neben den genannten Mdéglichkeiten flie3t das Biomethanisierungspotential, welches von
den Biogasaufbereitungsanlagen dargestellt wird, in das Gesamtpotential ein. Abbildung 42
fasst das Vorgehen und die einzelnen Potentialwerte zusammen.

Im Ergebnis erhoht sich das Gesamtpotential 2050 auf 16,7 Mrd. m3 i.N./a Biomethan. Die re-
gionale Verteilung wird vorrangig vom Biomethanisierungspotential gepragt. Abbildung 43
zeigt das Gesamtpotential 2050 auf Landkreisebene. Es finden sich Schwerpunkte in Nord-
deutschland und Teilen Studdeutschlands (Reg.-bezirk Tubingen, Nord-Schwaben, Teile Nie-
der-/ Oberbayerns).
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Abbildung 42: Schema zur Bestimmung des Gesamtpotentials in Mrd. m3i.N./a Biomethan
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Abbildung 43: regionalisiertes Gesamtpotential 2050
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7.2 Kostenbetrachtung der Verfahrenspfade

Eine Kostenanalyse der Wertschdpfungskette zur Erzeugung von EE-Methan, welche die bio-
logische Methanisierung beinhaltet, ist das Hauptziel dieses Abschnitts. Basierend auf der in
den vorherigen Abschnitten durchgefiihrten Analyse zur Verteilung der Grél3e von Biogasan-
lagen in Betrieb werden charakteristische Kapazitdten ausgewdahlt, um eine Kostenabschat-
zung durchzufiihren, die den aktuellen Stand der PtG-Technologie widerspiegelt. Alternativen
wie eine vollstandige Methanisierung des verfligbaren CO; aus Biogasanlagen durch Wasser-
stoffspeicherung und deren wirtschaftliche Folgen werden ebenfalls beriicksichtigt.

Die Clusterung von Biogasanlagen, d. h. die Gruppierung von Anlagen, aus denen Biogas
zentralisiert gesammelt und anschlieRend methanisiert werden kann, ist einer der innovativs-
ten Aspekte dieser Studie. Die Analyse der Gestehungskosten dieser Alternative erfolgt im
Kontext des aktuellen Marktes von regenerativem Methan und der mittelfristigen Entwicklung
der Technologie.

7.2.1 Einleitung - Verteilung der Kapazitaten der PtG-Anlage gekoppelt an eine ein-
zige Biogasanlage

Abbildung 21 zeigt die Verteilung der Leistungen von Biogasanlagen in Deutschland. Die Er-
gebnisse zeigen, dass fast 25 % der sich in Betrieb befindlichen Anlagen Uber Kapazitaten
von 100-250 kW, 35 % Uber Kapazitaten von 250-500 kW und ca. 23 % Uber Kapazitaten von
500-700 kW (bezogen auf BHKW-elektrische Leistung) verfigen. Biogasanlagen mit einer
Leistung von mehr als 1 MW machen etwa 5 % der gesamten Anlagen aus. Tabelle 15 zeigt
die entsprechenden Werte in Bezug auf die thermische Leistung der Biogasanlage, den Volu-
menstrom von Biogas, und die Nennleistung des Elektrolyseurs der PtG-Anlage gekoppelt mit
einer entsprechenden Biogasanlage.

Tabelle 15: Klassifizierung Biogaserzeugungsanlagen nach Leistungsklassen

Biogasanlagekapa-
zitét in Bezug auf

Biogasanlagekapa-
zitat in Bezug auf

Biogasanlagekapa-
zitat in Bezug auf

PtG-Anlagekapazitat
in Bezug auf Elekt-

BHKW:-elektrische thermische Leis- Rohbiogas in rolyseur-Leistung in
Leistung in kW tung in kW0 m3/ho kw®
100 - 250 270 - 640 50 - 120 400 - 900
250 - 500 640 - 1.250 120 - 230 900 - 1.800
500 - 750 1.250 - 1.800 230 - 340 1.800 - 2.600
750 - 1.000 1.800 - 2.400 450 - 880 2.600 — 3.400
>1.000 2.400 880 3.400

() CO2-Gehalte im Rohbiogas = 46 % (v/v), Energieaufwand Elektrolyseur = 4,2 kWh/m3 Wasserstoff, CHs-Heiz-
wert = 9,94 kWh/m3. Wirkungsgrad der BHKW wird mithilfe der Korrelation von [149] abgeschatzt; alles gerundete
Werte.

Bei 85 % der Anlagen schwankt die Grol3e zwischen ca. 100 kW und 1 MW bezogen auf die
BHKW-elektrische Leistung, was bedeutet, dass die entsprechenden PtG-Anlagen, welche an
diese Biogasanlagen gekoppelt sind, Kapazitdten zwischen rund 400 kW und rund 3,4 MW
aufweisen mussten, bezogen auf die Elektrolyseur-Anschlussleistung.
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Obwohl es derzeit nur Pilotanlagen zur ex-situ biologischen Methanisierung mit einer maxima-
len Kapazitat von 1 MW gibt, wird erwartet, dass die Technologie auf Kapazitdten von mindes-
tens 10 MW (bezogen auf die elektrische Leistung) skalierbar ist, d. h. geeignet fiir die Grof3e
der derzeit in Betrieb befindlichen Biogasanlagen [150]. Ausgehend von der erwarteten Ent-
wicklung der Technologie in den kommenden Jahrzehnten wird die Arbeitshypothese ange-
nommen, dass die ex-situ-Methanisierung fiur jede der bestehenden Biogasanlagen eine ge-
eignete Technologie darstellt.

7.2.2 Charakteristika einer PtG-Anlage

Die Analyse zur Verteilung der Grof3en in den Biogasanlagen zeigt, dass die meisten Biogas-
anlagen eine geringe Kapazitat haben; d. h. es sind kleine Anlagen in Bezug auf die CO--
Menge, die sie fir die Methanisierung bereitstellen konnen. In Ausnahmefallen gibt es Anlagen
mit einer Leistung von mehr als 1 MW (bezogen auf BHKW elektrische Leistung). Diese grund-
legenden Bedingungen ermdéglichen es, eine charakteristische Wertschépfungskette mit fol-
genden Hauptmerkmalen vorzuschlagen:

¢ Die ex-situ biologische Methanisierung von Biogas als Eduktgas ist technisch gesehen
sowohl in kleinen als auch groRRen Biogasanlagen mdglich.

e Das Methan aus dem Methanisierungsreaktor hat einen CO»-Gehalt von mehr als
95 %. Auf diese Weise kann es nach Konditionierung und Anpassung seiner Eigen-
schaften direkt in das bestehende Erdgasnetz eingespeist werden.

o Die komplette Methanisierung ist durch die Installation und den Betrieb eines Hoch-
druckgasbehalters technisch gesehen mdglich. Die Anforderungen zur Speicherung in
Bezug auf Kapazitat und Dauer kénnen mit herkdmmlichen kommerziellen Systemen
(die derzeit auf dem Markt verfligbar sind) gedeckt werden.

¢ Die Methanisierungsanlage wird an das Stromnetz in der Umgebung der Biogasanlage
angeschlossen und bezieht somit Strom zum Marktpreis. Dieser Strompreis enthalt
weder eine EEG-Umlage noch ein Netzentgelt oder eine Stromsteuer.

o Der Elektrolyseur ist in der Lage, schnell zu reagieren (beim Ein- und Ausschalten) und
auf Preisschwankungen im Stromnetz dynamisch zu reagieren. Es ist anzunehmen,
dass wirtschaftliche Kriterien das Ein- und Ausschalten des Elektrolyseurs bestimmen.

e Zur Vereinfachung der Analyse wird davon ausgegangen, dass keine energetische In-
tegration innerhalb der Anlage stattfindet. Die zur Verfiigung stehende Abwarme aus
dem Elektrolyseur (entweder ALE oder PEM — mit relativ niedrigen Betriebstemperatu-
ren) rechtfertigt keine Anderung des Prozesses oder zuséatzliche Investitionen.

¢ Abbildung 44 zeigt schematisch die zu analysierende Wertschépfungskette. Es handelt
sich also um einen ex-situ biologischen Methanisierungsprozess (Methanisierung in
einem separaten Reaktor).
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Abbildung 44: Schematische Darstellung einer Wertschopfungskette zur Erzeugung von
EE-Methan durch ex-situ biologische Methanisierung. E: Elektrolyseur, BHWK:
Blockheizkraftwerk, R-1: Fermenter, R-2: Methanisierungsreaktor; B-1: Wasser-
stoffbehélter, B-2: Biogasbehélter, F-1: isothermischer Flash, K-1: Verdichter

Wie schon in Abschnitt S. 2.1.4 dargestellt, sind die Grundoperationen des Prozesses der
Fermenter (R-1), die BHKW-Anlage, der Elektrolyseur (E) und der Methanisierungsreaktor (R-
2). Die Anlage kann mit oder ohne Wasserstoffspeicherung betrieben werden, was eine kom-
plette oder nur teilweise Methanisierung der CO.-Menge aus dem Fermenter (R-1) zur Folge
hat.

Fur die Berechnung der Gestehungskosten werden zwei charakteristische Biogasanlagen be-
trachtet. Die erste mit einer installierten Leistung (Kapazitat) von 130 kW bezogen auf
BHKW-Leistung, was rund 500 kW eines Elektrolyseurs entspricht, und die zweite mit 2 MW
bezogen auf BHKW-Leistung, was rund 7 MW eines Elektrolyseurs entspricht. Die erste Bio-
gasanlage wird als kleine Anlage bezeichnet und die zweite als grol3e Anlage. Die Kapazitaten
dieser beiden Anlagen markieren die Ober- und Untergrenze, zwischen denen sich etwa 95 %
der derzeit in Betrieb befindlichen Biogasanlagen bewegen.

7.2.3 Art der Methanisierung — Teilweise und komplette Methanisierung von CO2

Aus betrieblicher Sicht bietet eine Biogasanlage eine Verfugbarkeit von 95 % [82]. Deshalb
steht das Kohlenstoffdioxid aus der Vergarung auch 95 % fur die Zeit der Methanisierung zur
Verfigung. Im Gegensatz dazu hat ein Elektrolyseur eine wesentlich geringere Verfligbarkeit,
die in Abh&ngigkeit der spezifischen Betriebsbedingungen zwischen 4.000 und 7.000 h/a liegt.
Deshalb kann die gesamte Menge an Kohlenstoffdioxid nicht umgewandelt werden, wenn eine
PtG-Anlage nur unter Berticksichtigung der stochiometrischen Bilanz konzipiert wird.
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Eine Zwischenspeicherung von Wasserstoff kann eine Methanisierung der gesamten
CO2-Menge ermdglichen. Jedoch werden eventuell die Gestehungskosten steigen, da die zu-
satzliche Investition nicht durch eine héhere Erzeugung ausgeglichen wird. Die Méglichkeiten
der Wasserstoffspeicherung wurden in Abschnitt 4.1.2 diskutiert. Wie bereits erwahnt, liegen
die Kosten fur die Wasserstoffspeicherung in Hochdruckspeichern bei etwa 1-2 ct€/kWh, auch
wenn sie stark von der Speicherkapazitat abhéngen.

Unter diesen Gesichtspunkten ist es moglich, zwei Betriebsarten einer an eine Biogasanlage
gekoppelten PtG-Anlage zu bestimmen. Die erste Betriebsart entspricht einer teilweisen Me-
thanisierung. Dabei wird die CO2-Menge aus einer Biogasanlage umgewandelt, solange
Wasserstoff aus dem Elektrolyseur unter minimalem Kostenaufwand zur Verfugung steht. Ein
Teil der CO2-Menge kann deshalb nicht methanisiert werden und wird somit in die Atmosphére
freigesetzt. Die zweite Betriebsart entspricht einer kompletten Methanisierung. Mittels der
Speicherung von Wasserstoff kann dabei die komplette CO»-Menge aus einer Biogasanlage
umgewandelt werden.

7.2.4 Zusammenstellung der relevanten Daten

Zur Abschatzung der Gestehungskosten werden die techno-6konomischen Parameter des
Prozesses selbst sowie die Parameter seiner Rahmenbedingungen bendtigt. In den folgenden
Abschnitten werden die notwendigen Informationen fir die spatere Berechnung von CAPEX
und OPEX dargestellt. Die Informationen wurden systematisiert, damit sie so direkt wie mog-
lich verwendet werden kénnen. Da die Originalquellen fir unterschiedliche Jahre und in vielen
Fallen unter Auslassung fir die Interpretation notwendigen Informationen zu Daten in verschie-
denen Einheiten liefern, wurden die in den Berechnungen getroffenen Annahmen so transpa-
rent wie moglich angegeben.

7.2.4.1 Strompreise

Zur Berechnung der Betriebskosten in Bezug auf den Stromverbrauch wird ein Jahresprofil
des Day-ahead Strompreises herangezogen. Dieser variiert je nach den Bedingungen des
Marktes (Angebot und Nachfrage) und weist daher am selben Tag groRe Unterschiede auf.
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Abbildung 45: Day-Ahead-Strompreiseprofile fir das Jahr 2017 fur das ganze Jahr (8.760 h/a,
oben), Anfang des Jahres (von 0 bis zu 2.000 h, Mitte) und am Ende des Jahres
(von 6.800 h bis 8.760 h, unten) [151]

Abbildung 45 veranschaulicht das Profil des Day-ahead-Strompreises fir das Jahr 2017 in
Deutschland. Der Preis wird mit einer stiindlichen Auflosung tber das gesamte Jahr angege-
ben. Der Day-ahead-Strompreis weist starke Schwankungen auf, mit Hochstwerten von
16,35 ct€/kWh und Minimalwerten von -8,3 ct€/kWh. Der Mittelwert fir diesen Zeitraum betragt
3,41 ct€/kWh mit einer Standardabweichung von 1,77 ct€/kWh. Die nachfolgende Tabelle
fasst die wichtigsten statistischen Parameter zusammen.

Tabelle 16: Statistische Parameter des Day-ahead-Strompreises in Deutschland 2017, nach
[151]
Zeitraum 01.01.2017 um 00:00 bis zum 31.12.2017 um 23:00
Art der Strompreise Day-ahead-Strompreis
Minimaler Strompreis in ct€/kWh -8,30
Maximaler Strompreis in ct€/kWh 16,35
Mittelwert in ct€/kWh 3,41
Modalwert in ct€/kWh 4,00
Standardabweichung in ct€/kW 1,77

Neben den oben beschriebenen starken Schwankungen wird deutlich, dass die Preise zu Be-
ginn des Jahres (Januar und Februar - die ersten 1.000 h des Jahres) besonders hoch sind,
mit Maximalwerten von 16,35 ct/kwWh. Im weiteren Verlauf sinken sie tendenziell und pendeln
sich bei 3-4 ct€/kWh ein, wobei es sporadisch zu negativen Preisen kommt. Im Gegensatz zu
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den ersten beiden Monaten des Jahres sind die Preise in den Monaten November und De-
zember tendenziell niedrig. Zwar gibt es Spitzen, aber diese sind nicht besonders ausgepragt.
Die starken Unterschiede bei den Strompreisen innerhalb eines Jahres kdnnen durch die Ver-
anderung des Anteils der unterschiedlichen Primarenergiequellen erklart werden. Beispiels-
weise waren im Januar 2017 Braunkohle und Steinkohle die grof3ten Primarenergiequellen zur
Stromerzeugung mit je 12,05 TWh, wahrend Windenergie nur 8,1 TWh lieferte. Im Gegensatz
dazu lieferte Windenergie im Dezember 2017 12,89 TWh und war damit die grof3te Quelle
nach Braunkohle (10,39 TWh) und Steinkohle (6,0 TWh) [152].

7.2.4.2 Wasserstoffspeicherung

Fur die Kostenanalyse der Wasserstoffspeicherung wird die Implementierung eines Speicher-
systems wie in Abschnitt 4.1 beschrieben. Abbildung 46 entspricht einer schematischen Dar-
stellung des Speichersystems mit seinen wesentlichen Komponenten.

PICS®

FIC

H,
@ VC-1 VC-2
é @ B-1

K-1 c-1
\_/
Betriebsdruck zwischen 20-130 bar, maximal 200 bar Wartungskosten 2.5 % der Investition
Maximale Kapazitat 1.000-1.300 kg Wasserstoff Zwischenabkuhlungstemperatur 25 °C
Maximale Speicherungszeit bis zu 2 Tage Kihlwasserpreis 3 ct€/m3
Abkuhlung mit Kihlwasser Strompreis 3 ct€/kWh

Abbildung 46: Schematische Darstellung des Wasserstoffspeichers und seiner betrieblichen
und wirtschaftlichen Bedingungen

Ausgehend von den in der Literatur beschriebenen technischen Angaben werden charakteris-
tische Betriebsbedingungen angenommen, die unten in Abbildung 46 zusammengefasst sind.

Zur Abschatzung der Investition von Gasbehélter, Verdichter und Regelungssystem werden
die im Kapitel 4.1 vorgestellten Korrelationen verwendet. Da die Investition des Wasserstoff-
behalters als Funktion der maximalen Kapazitat und des Betriebsdrucks des Behélters gene-
riert wird, kann sie zur Berechnung der Kosten direkt als Formel (als Funktion) in Codes pro-
grammiert werden.

7.2.4.3 Wirtschaftliche Parameter zur Kostenberechnung

Zur Abschéatzung der Investition des Methanisierungsreaktors und des Elektrolyseurs werden
Werte aus der Literatur verwendet. Diese Werte wurden im Rahmen des Smaragd-Projektes
gesammelt und validiert [153].

Als Referenztechnologie zur Erzeugung von Wasserstoff wird ein PEM-Elektrolyseur heran-
gezogen. Da es sich um eine in Entwicklung befindliche Technologie handelt, ist zu erwarten,
dass ihre spezifische Investition in Zukunft sinken wird [122]. Auf3erdem eignet sich der
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PEM-Elektrolyseur fiir die Analyse eines Prozesses, bei dem Anderungen im Betriebsverhal-
ten bei der Wasserstofferzeugung zu erwarten sind, da er innerhalb weniger Sekunden aus
dem Standby in den Volllastbetrieb wechseln kann [154, 155]. Die Methanisierung erfolgt in
einem ex-situ Reaktor, ohne Unterscheidung des jeweiligen Reaktortyps. Es wird davon aus-
gegangen, dass er die notwendigen Voraussetzungen fur eine Kohlenstoffdioxidumwandlung
von mehr als 98 % erfullt und dass sowohl Wasserstoff als auch Kohlenstoffdioxid in einem
stochiometrischen Verhaltnis in den Reaktor eingespeist werden.

Tabelle 17 fasst die technisch-6konomischen Parameter zusammen, die bei der Berechnung
der Gestehungskosten verwendet werden. Die CAPEXs entsprechen einer PtG-Anlage mit
einer Nennleistung von 5 MW bezogen auf die Elektrolyseurleistung

Tabelle 17: Techno-6konomische Parameter fiir die Berechnung der Gestehungskosten der
Elektrolyseur- und Methanisierungsanlagen, in Anlehnung an [68, 122, 136, 156]
Grundoperation Parameter Ausblick 2020
CAPEX in €/kW 1.200
5 MW bezogen auf Elektrolyseurleistung
PEM-Elektrolyseur Skaleneffekt Parameter (-), n 0.94
5 MW bezogen auf Elektrolyseurleistung '
Energieaufwand in KWh/m?® H, 4.2
Wartungskosten in % CAPEX 1,5-3
CAPEX in €/kW 215
ex-situ biologischer Metha- 5 MW bezogen auf Elektrolyseurleistung
nisierungsreaktor Skaleneffekt Parameter () n 0.75
5 MW bezogen auf Elektrolyseurleistung
Wartungskosten in % CAPEX 1,5-3
COz-Umwandlung in % 98

Da die Gestehungskosten fiir verschiedene Anlagenkapazitaten berechnet werden mussen,
werden die entsprechenden Werte nach dem Prinzip des Skaleneffekts angepasst [157]. Die
Investition fur unterschiedliche Anlagenkapazitaten kann mittels folgender Gleichung ange-
passt werden:

I n
2_ (@) Gleichung 18
L \Qy

wobei | die Investition, Q die Anlagekapazitat und n der Skaleneffekt-Parameter ist.

Jahrliche Personalkosten fir alle Anlagen werden pauschal mit 18.900 €/a angesetzt. Das ent-
spricht rund 25 % einer Stelle eines Mitarbeiters (Mitarbeiter flir Anlagenbetrieb und -Uberwa-
chung) mit einem referentiellen Gehalt von 35 €/h. Alle Berechnungen berlcksichtigen einen
Abschreibungszeitraum von 20 Jahren und einen jahrlichen Zinssatz von 5 %. Tabelle 18 fasst
die wirtschaftlichen Parameter zusammen.

Tabelle 18: Wirtschaftliche Parameter zur Berechnung der Gestehungskosten

Abschreibungszeitraum in a 20
Jahrlicher Zinssatz in % 5
Personalkosten in €/h 35
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7.2.5 Methode zur Berechnung der Gestehungskosten der Methanisierung

Die Gestehungskosten setzen sich aus CAPEX und OPEX des Prozesses zusammen und
kénnen im Allgemeinen wie folgt formuliert werden:

ks = CAPEX(Q) + OPEX(t,P,Q) Gleichung 19

wobei ke die Gestehungskosten bezeichnet, CAPEX die annualisierte Investition, OPEX die
gesamten Betriebsausgaben des Prozesses (Strom-, Personal-, und Wartungskosten), t die
Betriebszeit, P die Strompreise und Q die Anlagenkapazitat.

Je mehr Stunden eine Anlage in Betrieb ist, desto schneller amortisiert sich die Investition und
desto geringer sind die Gestehungskosten. Der OPEX wird jedoch aufgrund der héheren An-
zahl der Betriebsstunden steigen. Hingegen bedeuten weniger Betriebsstunden geringere Be-
triebskosten, aber eine langsamere Amortisation. Dieses Zusammenwirken von CAPEX und
OPEX flhrt zu einem Problem der Kostenoptimierung und zu dem Postulat der Existenz von
minimalen Betriebskosten als einer Funktion der Betriebsstunden [158]. Mathematisch lasst
sich dieses Problem wie folgt formulieren [159]:

min kg (t) = CAPEX + OPEX
Gleichung 20
sodass 1 <t<8760
Pmin =< P(t) < Pmax

Wobei t die Volllaststunden der Anlage und P der Day-ahead-Strompreis sind. Das zu l6sende
Problem besteht also darin, einen Minimalwert fir den Analysezeitraum zu ermitteln (Jahr
2017 — Bedingungen der Strompreise). Um den Minimalwert zu finden, wurde ein numerisches
Verfahren mittels Matlab entwickelt

7.2.6 Ergebnisse

Abbildung 47 zeigt die Gestehungskosten von EE-Methan und Wasserstoff fir die zwei Anla-
gen mit charakteristischer GroéR3e, d. h. eine kleine Anlage mit 500 kW und eine grof3e Anlage
mit 7 MW bezogen auf die Elektrolyseurleistung. Die Gestehungskosten variieren als eine
Funktion von Volllaststunden der Anlage.

Wie im vorherigen Abschnitt postuliert, weisen die Gestehungskosten von EE-Methan und
Wasserstoff einen globalen Minimalwert auf. Bei wenigen VLS (zwischen 1.000 und
2.000 VLS) sind die Gestehungskosten auf3erst hoch und erreichen Werte von 20-25 ct€/kWh.
Im anderen Extremfall, fur eine Anlage mit VLS von nahezu 8.760 h/a, steigen die Geste-
hungskosten nur tendenziell. Zwischen diesen beiden Extremen liegen die minimalen Geste-
hungskosten fir eine bestimmte Anzahl von Betriebsstunden.
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Abbildung 47: Gestehungskosten der Erzeugung von Wasserstoff und EE-Methan mittels ex-
situ Methanisierung in einer kleinen und einer grofRen PtG-Anlage

Fur eine PtG-Anlage mit 500 kW liegen die minimalen Gestehungskosten von Methan bei ca.
8.200 VLS und fir eine PtG-Anlage mit 7 MW bei ca. 8.000 VLS. Tabelle 19 fasst die wichtigs-
ten Ergebnisse zur Optimierung der Gestehungskosten sowie die CAPEXSs, angepasst an die
Kapazitaten beider Anlagen, zusammen.

Tabelle 19: Gestehungskosten von EE-Methan und Wasserstoff fir eine kleine und eine
grof3e PtG-Anlage gekoppelt an eine Biogasanlage
Kleine BGA GroRe BGA
500 kW Ely 7 MW Ely
Gestehungskosten Hx-Erzeugung
Minimale Gestehungskosten in ct€/kWh 7,50 6,52
Minimums bei in h/a 8.196 7.885
Maximaler Strompreis in ct€/kWh 5,59 5,00
Gestehungskosten EE-Methan-Erzeugung
Minimale Gestehungskosten in ct€/kWh 10,1 8,5
Minimum bei in h/a 8.382 8.085
Maximaler Strompreis in ct€/kWh 6,33 5,38
Anpassung der CAPEXs
Elektrolyseur CAPEX in €/kW 1.378 1.178
Methanisierung CAPEX in €/kW 383 199
PtG-Anlage in €/kW 1.760 1.377

Es ist wichtig zu betonen, dass die minimalen Gestehungskosten von EE-Methan nicht mit
derselben Anzahl von VLS erreicht werden wie die von Wasserstoff. Obwohl beide Werte sich
ahneln, da die Gestehungskosten zwischen 6.000 und 8.000 VLS praktisch konstant sind, ha-
ben beide Verfahren unterschiedliche spezifische Investitionen. Die Optimierung muss also
berticksichtigen, ob die minimalen Gestehungskosten von EE-Methan, die minimalen Geste-
hungskosten von Wasserstoff oder die minimalen Gestehungskosten beider Gase berechnet
werden sollen, wenn sie gleichzeitig minimiert werden mussen.
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Die minimalen Gestehungskosten werden durch die Vermeidung hoher Strompreise erreicht.
Daher ist es ratsam, dass der Elektrolyseur nicht kontinuierlich in Betrieb ist, sondern sich
abschaltet, wenn die Strompreise einen bestimmten Maximalwert tiberschreiten. Der Elektro-
lyseur einer PtG-Anlage von 500 kW muss gestoppt werden, wenn der Strompreis (Day-
ahead-Strompreis) 6,3 ct€/kWh Ubersteigt; im Fall einer PtG-Anlage von 7 MW betrégt dieser
Wert 5,4 ct€/KW.

Abbildung 48 zeigt das Strompreisprofil und den Betriebsmodus des Elektrolyseurs (kleine
Anlage — 500 kW) am Anfang des Jahres 2017. Wie ersichtlich ist, zwingen die Stromspitzen,
die Werte von bis zu 16 ct€/kWh erreichen, den Elektrolyseur runterzufahren und damit die
Erzeugung von Wasserstoff bei rund 120 m3h anzuhalten. In diesem Zeitraum des Jahres
befinden sich die langsten Intervalle, in denen der Elektrolyseur runtergefahren werden muss.
Abbildung 48 zeigt einen Zeitraum von ca. 45 Stunden ohne Wasserstofferzeugung. Deshalb
kann in diesem Zeitraum das aus der Biogasanlage verfligbare Kohlenstoffdioxid nicht metha-
nisiert werden.
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Abbildung 48: Betrieb des Elektrolyseurs in einer kleinen PtG-Anlage (500 kW bezogen auf
Elektrolyseurleistung) am Anfang des Jahres (zwischen 510 und 610 Std.)

Abbildung 48 zeigt den Betriebsmodus des Elektrolyseurs am Ende des Jahres, wenn die
Strompreise tendenziell niedrig sind. Anders als in der oben beschriebenen Situation (zu Be-
ginn des Jahres) finden nur selten Stromspitzen statt. In diesem Zeitraum kann praktisch all
das verfuigbare Kohlenstoffdioxid in EE-Methan umgewandelt werden.
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Abbildung 49: Betrieb des Elektrolyseurs in einer kleinen PtG-Anlage (500 kW bezogen auf
Elektrolyseurleistung) am Ende des Jahres, zwischen 7.510 und 7.610 Std.

Wie in den vorangegangenen Abschnitten erlautert, kann das Problem der unterschiedlichen
Betriebsmodi zwischen dem Elektrolyseur und der Biogasanlage durch die Installation eines
Wasserstoffspeichers gelost werden. Diese Ausstattung bedeutet eine zusatzliche Investition
und hohere Gestehungskosten von Methan, ermdglicht aber eine vollstdndige Methanisierung
des verfiigbaren Kohlenstoffdioxids und verleiht dem Betrieb des Elektrolyseurs eine gré3ere
Autonomie.

Unter Berucksichtigung der ,kritischen“ Betriebszeiten des Elektrolyseurs, d.h. wenn keine
Wasserstoffproduktion stattfindet (s. Abbildung 49), fihrt die Analyse der Daten zu dem
Schluss, dass die maximale Zeitspanne ohne Wasserstoffproduktion fur eine kleine Anlage
(500 kW bezogen auf Elektrolyseurleistung) 45 Stunden betragt, wahrend sie fir eine grol3e
Anlage (7MW bezogen auf Elektrolyseurleistung) 48 Stunden betragt. Die Installation eines
Wasserstoffspeichers mit dieser Autonomie kann daher einen konstanten Massenstrom von
Wasserstoff zum Reaktor bereitstellen, so dass die Umwandlung von Kohlenstoffdioxid ohne
Unterbrechung erfolgen kann. Bei der Wiederinbetriebnahme des Elektrolyseurs muss dieser
eine Menge an Wasserstoff erzeugen, die leicht tiber seiner Nennleistung liegt, damit der Gas-
speicher mit Wasserstoff gefillt werden kann und somit bei einer weiteren Unterbrechung der
Wasserstoffproduktion wieder zur Verfligung steht.

Wenn als Auslegungskriterium die maximale Unterbrechungszeit der Wasserstofferzeugung
in zwei Tagen (48 h) gewahlt wird, wobei die Wasserstoffversorgung aus dem Gasbehélter
dem Volumenstrom (Nenndurchfluss) des Elektrolyseurs entspricht, so fihrt dies zu folgenden
Ergebnissen, wie in Tabelle 20 dargestellt. Die CAPEXs werden anhand der in Abschnitt 4.1
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dargelegten Korrelationen berechnet. Die technischen Betriebsparameter (maximaler Be-
triebsdruck, maximale Speicherkapazitat usw.) entsprechen den im gleichen Abschnitt be-

schriebenen charakteristischen Bedingungen.

Tabelle 20: Techno-6konomische Parameter des Wasserstoffbehalters fir die Zwischen-
speicherung von Wasserstoff in einer kleinen und einer gro3en PtG-Anlage
Parameter Kleine BGA GrolRe BGA
500 kW Ely 7 MW Ely
CAPEX H»-Speicher in €/kg 1.298 1.038
CAPEX Verdichter in €/kW 3.900 1.870
Maximale Leistung des Verdichters in bar 56 716
Minimale Speicherkosten in ct€/kWh © 3,5 2,6

OMit 95% Verfligbarkeit. Das sind die Gestehungskosten eines noch nicht in einer PtG-Anlage installierten Was-
serstoffbehdlters

Wie in Abschnitt 4.1 erlautert, weisen sowohl der Wasserstoffspeicher als auch der Verdichter
starke Skaleneffekte auf, die sich in den minimalen Speicherkosten widerspiegeln. Allein auf-
grund des Skaleneffektes variieren die Speicherkosten einer kleinen bzw. gro3en PtG-Anlage
zwischen 2,6 und 3,5 ct€/kWh. Tabelle 21 fasst die wichtigsten Ergebnisse der 6konomischen
Abschatzung unter Berlcksichtigung einer vollstandigen Methanisierung von Kohlenstoffdi-
oxid durch die Installation eines Wasserstoffspeichers zusammen.

Tabelle 21: Kernergebnisse der techno-6konomischen Abschétzung beider PtG-Anlagen
mit Zwischenspeicherung von Wasserstoff
Kleine BGA GrolRe BGA
500 kW Ely 7 kW Ely
Gestehungskosten Hz-Erzeugung
Minimale Gestehungskosten in ct€/kWh 9,1 7,4
Minimums bei in h/a 8.426 8.074
Maximaler Strompreis in ct€/kWh 6,57 5,35
Gestehungskosten EE-Methan-Erzeugung
Minimale Gestehungskosten in ct€/kWh 13,2 9,6
Minimum bei in h/a 8.482 8.200
Maximaler Strompreis in ct€/kWh 6,7 5,6
Anpassung der CAPEXs
Elektrolyseur CAPEX in €/kW 1.378 1.178
Methanisierung CAPEX in €/kW 383 199
H2-Speicherungssystem CAPEX in €/ kW 1.760 1.469
PtG-Anlage CAPEX in €/kW 3.520 2.846

Die Ergebnisse zeigen, dass die Gestehungskosten von Methan durch die Speicherung von
Wasserstoff steigen. Der CAPEX des Wasserstoffspeichersystems ist hoch im Vergleich zum
CAPEX des Methaniserungsreaktors. Die Ergebnisse stimmen mit der Tatsache tberein, dass
die Speichersysteme kapitalintensiv sind (Peters et al. 2004) [136].
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7.2.7 Einbindung mehrerer Biogasanlagen zur CO2-Methanisierung
7.2.7.1 Einleitung

Die meisten Studien, die Mdglichkeiten zur Senkung der Gestehungskosten von Biogasanla-
gen analysieren, konzentrieren sich vor allem auf die Optimierung der Logistik der Biomasse
(Pdschl et al. 2010; Hengeveld et al. 2014; Egieya et al. 2018) [160-162]. Eine weitere Mdg-
lichkeit zur Verringerung der Gestehungskosten ist die Erzeugungskapazitat der Anlagen
durch die Nutzung von z. B. NawaRo zu erhdhen.

In diesem Sinne bekraftigen Skovsgaard und Jacobsen (2017) [163] nach Auswertung der
Literatur, dass die hoheren Kosten zur Bereitstellung der Biomasse durch Skaleneffekte in
Biogasanlagen kompensiert werden, wodurch schlie8lich Biogas mit niedrigen Gestehungs-
kosten produziert werden kann. Eine weitere Alternative ist die Sammlung von Rohbiogas aus
Anlagen, die sich in einem bestimmten Gebiet befinden. Hengeveld et al. (2016) analysieren
diese Alternative unter wirtschaftlichen Gesichtspunkten fur eine bestimmte Zone in Norwegen
[162]. Durch den Transport Gber Rohrleitungen und einer anschlieRenden Sammlung wird das
Rohbiogas zentral aufbereitet und danach ins Erdgasnetz eingespeist. Dank der Skaleneffekte
sind die Gestehungskosten von einspeisbarem Biomethan in einer grof3en Aufbereitungsan-
lage niedriger als in den entsprechenden kleinen Anlagen. Graf et al. (2009) diskutieren die
Vorteile einer zentralisierten Sammlung von Rohbiogas zur anschlielenden Aufbereitung; die
Analyse berticksichtigt jedoch nicht die 6konomischen Faktoren der Sammlung (Investition in
Rohrleitungen, Verdichter, etc.) [164].

Wie die Ergebnisse des vorherigen Abschnitts und Tichler et al. (2014) zeigen, weisen die
Gestehungskosten von EE-Methan einen starken Skaleneffekt auf; dies wird besonders im
Vergleich zu PtG-Anlagen mit geringen Kapazitaten (200-500 kW Ely) und wenigen Betriebs-
stunden (weniger als 2.000 VLS) deutlich [156]. Dieser Nachteil kann jedoch durch die zentra-
lisierte Sammlung kompensiert werden, wodurch die spezifischen Investitionen des Elektroly-
seurs und der Methanisierung deutlich sinken. Unter der gleichen Pramisse kann davon aus-
gegangen werden, dass die Sammlung von Rohbiogas und dessen anschlieBende Nutzung
als Eduktgas zur Methanisierung trotz zusatzlicher Infrastrukturinvestitionen (d.h. Rohrleitung
und Sammlungsanlage) zur Senkung der Gestehungskosten von EE-Methan beitragen kann.
Die folgenden Abschnitte befassen sich mit der wirtschaftlichen Analyse zur Sammlung von
Biomethan mit der anschlieBenden Umwandlung von Kohlenstoffdioxid in einer zentralisierten
PtG-Anlage.

7.2.7.2 Raumliche Analyse der Biogasanlagen und ihrer Clusterung

Unter einem Cluster wird im Kontext dieser Studie eine Gruppe von Biogasanlagen verstan-
den, die relativ nah beieinander liegen und deren Biogaserzeugung durch die Installation von
Rohrleitungen ohne gréReren technischen Aufwand gesammelt werden kann. Diese Gruppe
von Anlagen erflllt somit die Voraussetzungen, die fir eine Anpassung der Infrastruktur zum
Transport von Rohbiogas ndtig sind.

Zu Analysezwecken wird als Kriterium der Clusterung angenommen, dass sich jede dieser
Biogasanlagen in einer maximalen Entfernung von 10 km zu einem Erdgasnetz befindet. Dar-
Uber hinaus befindet sich jede Anlage in einem Umkreis von 5 km. Diesen Analysekriterien
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zufolge lasst sich behaupten, dass es derzeit 156 Cluster von Biogasanlagen gibt, die in Be-
trieb sind.

Abbildung 50 zeigt die Verteilung der Cluster bezogen auf die Menge an Kohlenstoffdioxid, die
Uber die Rohrleitungen an einem Zwischenpunkt gesammelt werden kann. Die Grol3envertei-
lung der Cluster zeigt, dass der Cluster mit der groRten Kapazitat 88,6 Mio. m® i.N./a COx,
wahrend der Cluster mit der geringsten Kapazitat 6,5 Mio. m? i.N./a CO.-Menge sammeln
kann. Der Durchschnittswert liegt bei 12,9 Mio. m®i.N./a. Die Anzahl der BGA, die einen Clus-
ter bilden, variiert stark und kann 2 bis 129 Anlagen umfassen.

100 Summierte CO,-Menge in Mio. m? i.N./a pro Cluster
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Abbildung 50: Clusterung mehrerer Biogasanlagen. Durchschnittswert der CO2-Menge erreicht
12,8 mio.m%i.N./a

|

|

I
I

10
111
‘I‘IS
121
126
131
136 =
141
146 =
151
156

ID-Cluster von Biogasanlagen

Abbildung 51 zeigt schematisch einen Cluster. Jeder Cluster hat einen Identifikator (ID). In
diesem Fall umfasst der Cluster ID-62 6 Biogasanlagen (BGA). Das Diagramm zeigt au3erdem
die installierte Kapazitat der jeweiligen Biogasanlagen (bezogen auf BHKW-Leistung) und ihre
Entfernung voneinander.
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Abbildung 51: Beispielhafte Clusterung von Biogasanlagen (BGA). Cluster mit Sammelleitung
ID 62

Wie ersichtlich ist, variiert im Cluster ID-62 die installierte Kapazitat der Biogasanlagen zwi-
schen 130 kW (BGA-2) und rund 2.000 kW (BGA-3) bezogen auf BHKW-Leistung. Die Entfer-
nung zwischen BGA-1 und BGA-2 betragt 1,4 km (Luftlinie), wahrend sie zwischen BGA-4 und
BGA-6 2,3 km betragt. Die Gesamtmenge an Kohlenstoffdioxid, die aus diesen sechs BGAs
gesammelt werden kann, betragt etwa 6,5 Mio. m® i.N./a

7.2.7.3 Auswahl der Referenztechnologie zur Abschatzung der Erzeugung von EE-Methan
durch Methanisierung

Die Menge an Rohbiogas zur Umwandlung in EE-Methan pro Cluster variiert zwischen 6,5
Mio. m3®i.N./a und 88,6 Mio. m?®i.N./a, wie im vorherigen Abschnitt beschrieben. Die zur Um-
wandlung erforderliche Nennleistung des Elektrolyseurs wiirde demnach zwischen 13 MW und
182 MW liegen, wenn ein spezifischer Energieaufwand von 4,5 kWh/m?® Wasserstoff ange-
nommen wird. Diese Werte sind deutlich héher als die Kapazitaten von PtG-Anlagen, die mit
nur einer BGA betrieben werden wirden.

Obwohl es keine empirischen Belege fiir die empfohlene maximale Kapazitat einer PtG-Anlage
gibt, die Kohlenstoffdioxid durch biologische Methanisierung in EE-Methan umwandelt, wird
im Hinblick auf die bisherigen Erfahrungen und die Skalierung des Prozesses in Abschnitt 2.2
postuliert, dass diese nur fir Anlagenkapazitaten von rund 5 MW (bezogen auf die Elektroly-
seurleistung) geeignet zu sein scheint. In Anlagen mit gro3erer Kapazitat erscheint der Einsatz
einer PtG-Anlage mit katalytischer Umwandlung von Kohlenstoffdioxid sinnvoller. Neben dem
Vorteil von Skaleneffekten hat diese grundsétzlich keine Obergrenze hinsichtlich der Kapazi-
tat.

Zur Abschétzung der Kosten und Potenziale wird daher eine katalytische CO,-Umwandlung
als Referenztechnologie gewahlt. Abbildung 52 zeigt schematisch den Prozess, dessen
Grundoperationen die Elektrolyse, die Verdichtung von reaktiven Gasen (K-1) und das kataly-
tische mehrstufige Reaktorsystem (R-1 bis R-4) sind. Ebenfalls berticksichtigt werden die
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Spaltung des Wassers mittels eines Flashs (F-1 und F-2) und die Etappen der Zwischenkuih-
lung, um eine effiziente Umwandlung von Kohlenstoffdioxid zu ermdglichen und gleichzeitig
den Katalysator zu schonen.

' Biomethan

Sauerstoff >

Wasser

—>
spP
—>

Abbildung 52: Schematische Darstellung des Referenzprozesses zur Methanisierung der CO;
Menge durch die Einbindung mehrerer Biogasanlagen. Elektrolyseur ( E), Ver-
dichter (V-1), Sammelpunkt (SP), Mehrstufige Reaktoren (R-1 bis R-4)

Bei der Konfiguration des Referenzprozesses wird davon ausgegangen, dass sich der Sam-
melpunkt (SP) innerhalb der Anlagengrenzen befindet. Weiter wird davon ausgegangen, dass
die Anlage Uber die erforderlichen Betriebsmittel verfiigt (d.h. Druckluft, Kiilhlwasser, Wasser-
dampf, etc.).

Da der dargestellte Prozess in Abbildung 52 eine Referenztechnologie ist, die zur Berechnung
der Gestehungskosten von EE-Methan mittels Umwandlung des verfligbaren Kohlenstoffdio-
xids nutzlich ist, wird davon ausgegangen, dass keine Energieintegration innerhalb der Anlage
oder mit Anlagen in der naheren Umgebung stattfindet. Zu diesem Zweck wird daher ange-
nommen, dass die PtG-Anlage Uber einen PEM-Elektrolyseur verfugt, der unter den fir diesen
Prozess erforderlichen Bedingungen betrieben werden kann.

7.2.7.4 Methodologischer Ansatz zur Abschéatzung der Gestehungskosten jedes Clusters

Der vorherige Abschnitt zeigt, dass die Berechnung der Gestehungskosten von EE-Methan
letztendlich ein Problem der Kostenoptimierung ist. Anders ausgedriickt besteht es darin, die
minimalen Gestehungskosten fiir ein bestimmtes Stromprofil zu ermitteln.
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Abbildung 53: Clusterung mehrerer Biogasanlagen. Cluster mit Sammelleitung ID 62. E: Ein-
speisepunkt, BGA: Biogasanlage, PtG: Power-to-Gas Anlage, SP: Sammelpunkt,
RL: Rohrleitung

Da fir jeden Cluster eine bestimmte Menge an umzuwandelndem Kohlenstoffdioxid zur Ver-
figung steht, kann der im vorherigen Abschnitt beschriebene Optimierungsprozess auf jeden
Cluster (Ci) fur ein bestimmtes Strompreisprofil ibertragen werden. Auf diese Weise kann das
Problem der Kostenkalkulation mathematisch analog formuliert werden.

min kg (t) = CAPEX(Q,RL) + OPEX(t,P,Q),  VC; Gleichung 21

sodass 1 <t<8.760
Pmin < p(t) < Pmax

wobei Kg die Gestehungskosten zur Erzeugung von EE-Methan sind, t die Volllaststunden,
CAPEX, OPEX der PtG-Anlage, Q die PtG-Anlagekapazitat, i die i-n Cluster und RL die Lange
der Rohrleitung zur Sammlung von Rohbiogas.

Jedes Cluster zeigt dann bestimmte, optimierte Gestehungskosten, die wesentlich von der
Rohrleitungslange, der CO,-Menge und den Strompreisen abhangen.

7.2.7.5 Wirtschaftliche und technische Daten

Zur Losung des zuvor formulierten Problems werden Parameter verwendet, die den Stand der
Technik und ihre Entwicklung in den kommenden Jahren widerspiegeln (2020-2030). Diese
Werte entsprechen den Werten, die zur Kostenabschéatzung im Rahmen des Smaragd-Projek-
tes verwendet wurden (Ahnis et al. 2018) [153]. Tabelle 22 fasst sie fur zwei Anlagen mit un-
terschiedlichen Kapazitaten zusammen.

86 | DVGW:-Forschungsprojekt G 201622



Tabelle 22: Technische und wirtschaftliche Parameter der PtG-Anlagen mit Ausblick 2020-

2030
Kapazitat Kapazitat
Anl P t 5 MW bezogen auf 100 MW bezogen auf
nlage arameter Elektrolyseurleistung | Elektrolyseurleistung
2020 2030 | 2020 2030
CAPEX in €/kW 1.200 700 1.000 600
Skaleneffek;[_l;arameter n 0,94 0,95 0,94 0,95
PEM-Elektrolyseur Energieaufwand in
KWh/ma Ha 4,5 4,3 4,5 4,3
Wartungskosten in %
CAPEX 15 15 15 15
Methanisierungsanlage CAPEX in €/kW 500 380 300 200
Katalytisches Verfah-
yti Skaleneffekt Parameter n 0.83 0,78 0,83 0,78
ren )
Rohrleitung Biogas® Installierte Koste in €/m 125 125

Obwohl dieser methodische Ansatz nicht die hydraulische Auslegung eines Netzes berick-
sichtigt, das den Transport des Biogases und seine Sammlung an einem zentralen Punkt ge-
wahrleistet, wird davon ausgegangen, dass ein Verdichter innerhalb des Netzes das Rohbio-
gas fordern kann. Es wird auerdem davon ausgegangen, dass der Verdichter in der Lage ist,
den Druck auf bis zu 8 bar zu erhéhen, was ausreichend ist, um das Rohbiogas zu férdern.
Die Investition wird mittels der von Hengeveld et al. (2014) vorgeschlagenen Korrelation be-
rechnet, die sich wie folgt darstellt [162]:

1(C) =111.3+0,1469 C Gleichung 22

wobei | die Investition in € ist und C der ermittelte Volumenstrom von Rohbiogas in m3/h.

Hengeveld et al. (2014) betonen, dass die Kosten zur Installation der Rohrleitung sowohl vom
Innendurchmesser der Rohrleitung als auch von den Bodenverhéaltnissen abhdngen, was den
Bau der Leitungen ,einfach®, ,mittelschwer® oder ,schwierig“ machen kann [162]. Diese Para-
meter haben zur Folge, dass die Installationskosten zwischen 40 und 300 €/m variieren. Flr
eine vorlaufige Kostenabschéatzung wird eine Stromungsgeschwindigkeit von 30 m/s ange-
nommen, die als Auslegungsparameter fir den Transport von Gasen in Rohrleitungen unter
niedrigem Druck empfohlen wird. (Geschwindigkeiten von 20-60 m/s und Druckverlust von 0,1
bar/100 m bis zu 2 bar - Turton 2009) [157]. Aulerdem wird von einer ,mittelschweren® bis
~Schwierigen® Installation ausgegangen. Basierend auf diesen Daten werden die Installations-
kosten der Rohrleitung auf 125 €/km geschatzt. Es wird von einem Wartungsaufwand in H6he
von 2,5% pro Jahr ausgegangen.
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7.2.7.6 Aufbau der Grenzkostenkurve

Da die Gestehungskosten von EE-Methan jedes Clusters eine Verteilung zeigen, werden sie
mithilfe einer Grenzkostenkurve zugeordnet (nach aufsteigenden Gestehungskosten) und pra-
sentiert. Abbildung 54 zeigt die Methode zur Erstellung der Grenzkostenkurve.

Berechnung der
Gestehungskosten
pro Cluster

Summierte CO,-
Menge

Verteilung der
Gestehungskosten

Ordnung der Verteilung
nach aufsteigenden
Gestehungskosten

Summierung der
CH4-Menge

Grenzkostenkurve
Gestehungskosten vs Summierte CH,

Abbildung 54: Methode zum Aufbau der Grenzkostenkurve fir 156 Cluster von Biogasanlagen
in DE

Diese Methode wird in der Regel zur pragnanten Darstellung einer Potentialanalyse verwen-
det, die auch eine Analyse der Gestehungskosten umfasst. Autoren wie Wit and Faaij (2010)
[165] und Bidart et al. (2014) [166] verwenden einen dhnlichen methodischen Ansatz, um die
Verteilung der Energiekosten aus Biomasse auf kontinentaler oder nationaler Ebene darzu-
stellen. Der verwendete Begriff lautet supply-cost curves und ist konzeptuell gesehen identisch
mit der Grenzkostenkurve.

7.2.7.7 Ergebnisse

Abbildung 55 zeigt beispielhaft die Konfiguration eines Clusters von Biogasanlagen. Er be-
steht, wie zu erkennen ist, aus 6 Biogasanlagen mit Kapazitaten zwischen 130 und rund 2.000
kW (BHKW), die durch Rohrleitungen mit einer maximalen Lange von 18,2 km (8,2 km zwi-
schen den Biogasanlagen und 10 km bis zum Einspeisepunkt ins Netz) verbunden sind.

Tabelle 23: Ergebnisse der Kostenabschéatzung zur Gestehungskosten von Biomethan mit-
tels Clusterung von Biogasanlagen

88

Kernergebnisse Werte
Elektrolyseur

Kapazitat in MW 13,3

Rohrleitung

Lange in km 18,2

Investition in Mio. € (Rohrleitung und Verdichter) 2,6

Gestehungskosten CHa Erzeugung-Cluster 62
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Abbildung 55: ID: Identifikator, BGA: Biogasanlage, PtG: Power-to-Gas Anlage, SP: Sammel-
punkt, RL: Rohrleitung, E: Einspeisepunkt ins Netz. ) Gestehungskosten mittels
ex-situ biologische Methanisierung ohne Einspeisung ins Erdgasnetz

Wie Tabelle 23 zeigt, betragt die CO,-Menge, die methanisiert wird, ca. 6,5 m?i.N./a, sodass
ein Elektrolyseur mit einer installierten Leistung von 13,3 MW (PtG) bendétigt wird. Das System
zur Sammlung des Rohbiogases, d. h. Rohrleitung und Verdichter, ist mit einer Investition in
Hohe von 2,6 Mio. € verbunden. Die minimalen Gestehungskosten von EE-Methan an der
Einspeisestelle (E) betragen 9,9 ct€/kWh und spiegeln die gesamte Wertschépfungskette wi-
der, von der Sammlung des CO: Uber die Erzeugung von Wasserstoff und die Methanisierung
selbst bis hin zum Erhalt von ins Erdgasnetz einspeisbarem Methan.

Die Gestehungskosten von EE-Methan durch biologische ex-situ Methanisierung betragen,
wie der vorherige Abschnitt zeigt, 10,1 bzw. 8,5 ct€/kWh fir Anlagen mit Kapazitaten von 130
kW bzw. 2 MW (BHKW), was der maximalen und minimalen Kapazitat der BGAs entspricht,
die diesen Cluster bilden. In den oben genannten Kosten sind die zusatzlichen Kosten der
Einspeisung ins Netz nicht enthalten, trotzdem ist ersichtlich, dass diese Werte vergleichbar
sind (ca. 8-10 ct€/kWh).

Abbildung 56 zeigt die Verteilung der Gestehungskosten aller analysierten Cluster. Wie zu
sehen ist, reichen diese Werte von ca. 9,0 bis 10,0 ct€/kWh. Es ist wichtig anzumerken, dass
die spezifischen Gestehungskosten nicht unbedingt in direktem Zusammenhang mit der CO»-
Menge stehen, die in Methan umgewandelt wird. Zwei Cluster kdnnen z.B. eine unterschiedli-
che Anzahl von Biogasanlagen miteinander verbinden, obwohl sie die gleiche Menge an CO;
sammeln kdnnen, was eine unterschiedliche Lange der Rohrleitungen zum Transport des Koh-
lenstoffdioxids zur PtG-Anlage erforderlich macht und daher mit einer anderen zusatzlichen
Investition verbunden ist.
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Abbildung 56: Verteilung der Gestehungskosten der Clusterung von Biogasanlagen zur Erzeu-
gung von EE-Methan mittels katalytischer Methanisierung

Die Ordnung der Verteilung der Gestehungskosten nach aufsteigenden Gestehungskosten
und die Summierung der EE-Methan-Menge ergeben die Grenzkostenkurve der Cluster von
Biogasanlagen zur Erzeugung von EE-Methan. Abbildung 57 stimmt damit Uberein und zeigt
die Gesamtzahl aller Cluster von Biogasanlagen.
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Abbildung 57: Grenzkostenkurve der Clusterung von Biogasanlagen zur Erzeugung von EE-
Methan mittels katalytische Methanisierung

Die kumulierte Menge an EE-Methan entspricht somit der Menge, die jeder Cluster zu seinen
optimalen Gestehungskosten liefert. Als Beispiel sind in Abbildung 57 drei Cluster angegeben.
Der erste entspricht dem Cluster (mit der) ID-3594 und umfasst 129 Anlagen. Er bendétigt 184
km an Rohrleitungen zur Sammlung des Methans und steuert 89 Mio. m*® CO_/a fiir die Metha-
nisierung bei. Dieser Cluster weist mit 9,0 ct/kWh die niedrigsten Gestehungskosten von EE-
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Methan auf. Im Gegensatz dazu sammelt der Cluster ID-3342 7,2 Mio. CO, m3/a, umfasst 12
Biogasanlagen und benétigt 15 km an Rohrleitungen fur die Sammlung von Rohbiogas. Er

weist mit 10,0 ct€/kWh von allen 139 Clustern die hochsten Gestehungskosten von EE-Methan
auf.

Die oben dargestellten Werte entsprechen einem Szenario, das den aktuellen Stand der PtG-
Technologie widerspiegelt (Ausblick 2020 — Abschnitt 7.2.7.5 Tabelle 22). Es wird erwartet,
dass in naher Zukunft sowohl die CAPEX der Elektrolyseure als auch der Methanisierungsan-

lagen aufgrund von Serienproduktion und technologischen Verbesserungen stark sinken wer-
den.

Entsprechend dieser Annahmen wird die Grenzkostenkurve der Clusterung berechnet, auch
mit Ausblick auf das Jahr 2030 (Parameter in der Tabelle 22 — Abschnitt 7.2.7.5). Abbildung
58 enthélt die Grenzkostenkurve fur den heutigen Stand der Technik, fur die erwartete Ent-
wicklung der Technologie mit Ausblick auf 2030 und die Biogasaufbereitungskosten fir heute.
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Abbildung 58: Kumuliertes EE-Methan aus Methanisierung bei Clusterung von Biogasanlagen
in Mio. m®i.N./a. Ausblick mit heutigem und zukiinftigem Stand der Technik

Abbildung 58 zeigt, dass die Gestehungskosten durch die Entwicklung der Technologie deut-
lich sinken werden. Wird der Durchschnittswert als Indikator herangezogen, sinken die durch-
schnittlichen Gestehungskosten von 9,7 ct€/kWh auf 8,3 ct€/kWh. Der Vergleich mit den Ge-
stehungskosten der Biogasaufbereitung fiihrt zu dem Schluss, dass die Erzeugung von EE-
Methan mittels Einbindung von mehreren Biogasanlagen wirtschaftlich werden kann.

7.2.3 Fazit und Schlussforderungen

e Die Analysen zeigen, dass der Elektrolyseur einer PtG-Anlage nicht kontinuierlich be-
trieben werden sollte. Bei der Analyse fir das Stromprofil des Jahres 2017 zeigte es
sich, dass eine Elektrolyse nicht mehr als ca. 7.800 VLS in Betrieb sein sollte. Eine &hn-
liche Tendenz zeigt der Betrieb der Methanisierungsanlage auf, deren Optimum bei ca.
8.000 VLS liegt.
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¢ Eine komplette Methanisierung der CO,-Menge aus Biogasanlagen mithilfe von Wasser-
stoffspeicherung ist moglich. Die zusatzliche Investitionen in Infrastruktur (Speicher, Ver-
dichter und Peripherien) bewegen sich zwischen 1.700 €/kW und 1.500 €/kW bezogen
auf die Elektrolyseurleistung fir kleine und mittlere Elektrolyseure (500 kW - 7 MW)

e Die Bundelung mehrerer Biogasanlagen ermdglicht die Umwandlung von einer grof3en
CO2-Menge in Biomethan, von 6 bis zu 90 Mio. m® i.N./a pro Cluster. Aus technischen
Grunden eignet sich dafur nur die katalytische Methanisierung

¢ Die Verteilung der Gestehungskosten zur Erzeugung von Biomethan mittels Clusterung
von Biogasanlagen bewegt sich nach dem heutigen Stand der Technik zwischen 9,0 und
10,0 ct€/kWh (optimierte Werte). Diese kénnen in Zukunft durch eine massive Einflih-
rung der Technologie wesentlich sinken, die Gestehungskosten von ca. 7,7 bis zu 8,3
ct€/kWh mit sich flhren

7.3 Zusammenstellung des rechtlichen und regulatorischen Rahmens

Fur die Betrachtung des rechtlichen und regulatorischen Rahmens fiir die Methanisierung wer-
den die Erkenntnisse des parallelen DVGW-Forschungsprojektes , Technisch-6konomische
Modellierung eines sektorengekoppelten Gesamtenergiesystems aus Gas und Strom unter
Fortschreibung des regulatorischen Rahmens (SMARAGD)* genutzt. Insbesondere die As-
pekte, die Einfluss auf die Biogasverwertung und im speziellen die Methanisierung haben wer-
den im Folgenden zusammengestellt. Weiterhin flieBen Expertisen aus der Projektbegleit-
gruppe ein.

Bereits die Analysen in der vorliegenden Studien haben gezeigt, dass eine klare Definition von
Begriffen notwendig ist. Im Rahmen dieser Studie erfolgte eine Vielzahl eigener Definitionen,
um eine gemeinsame Sprache zu finden (s. Kapitel 5.1). Fur den rechtlichen und regulatori-
schen Rahmen bedeutet dies, dass auch in Gesetzen, Verordnung und weiteren Dokumenten
ein einheitlicher Terminus gefunden werden muss. Relevante sind u.a. EEG, EnWG, EEWar-
meG. Idealerweise werden die Begrifflichkeiten sowohl von den Fachleuten als auch insbe-
sondere von der Bevolkerung und der Politik richtig verstanden und interpretiert. Konkret geht
es beispielsweise um Definitionen hinsichtlich, erneuerbarer Gase, Wasserstoff aus der Elekt-
rolyse, synthetisch erzeugtem Methan (Methanisierung) etc.

Die Methanisierung des im Biogas enthaltenen CO; ist eng mit der Elektrolyse bzw. der Be-
reitstellung von Wasserstoff verbunden. Die Elektrolyse im Sinne von Power-to-Gas stellt in
diesem Zusammenhang keinen Verbraucher dar. Vielmehr handelt es sich um einer Energie-
wandlung zum Zweck der Energiespeicherung. Diese dient zugleich der Stromnetzdienlichkeit.
Aus diesem Grund ist eine Befreiung von der EEG-Umlage, Netzentgelten, Energie- und
Stromsteuern fur die Elektrolyse anzustreben. So kann die aktuell herrschende doppelte Be-
steuerung vermieden werden.

Im Sinne der Gleichbehandlung sind erneuerbare Gase und EE-Strom ebenbiirtig zu stellen.
Im Fall der Methanisierung sind die CO»- und Wasserstoffquellen zu bericksichtigen. Wasser-
stoff wird durch die Elektrolyse von EE-Strom bereitgestellt. Im Rahmen dieser Studie stammt
das CO. aus Biogaserzeugungs- und Biogasaufbereitungsanlagen und sind damit stets rege-
nerativ. Dennoch ist eine Nutzung von ,griinen“ und nicht vermeidbaren CO,-Quellen denkbar.
Hierbei ist die urspriingliche Quelle zu beriicksichtigen. Sofern CO; ein prozessbedingtes Ab-
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fallprodukt ist, sollte dieses uneingeschrankt nutzbar sein. Aber es darf kein Entscheidungs-
punkt fur den Weiterbetrieb von fossilen Verbrennungen darstellen. Eine Anpassung im EnWG
ist hierfur notwendig.

Um ,grine” Gase in das Erdgasnetz einzuspeisen und so den Gasmix, d.h. die Komponenten
im Erdgasnetz, zu defossilisieren ist einer Privilegierung von erneuerbaren Gasen ein mogli-
ches Instrument. Eine MaRnahme zur Umsetzung kann eine CO»-Begrenzung bzw. eine
CO,-Steuer oder eine Mindestquote flr erneuerbares Gas sein. Eine Quote kann ahnlich wie
in der 38. BImSchV fur die Mobilitat eingefihrt werden. Die vorliegende Studie zeigt die hierfur
mdglichen Potentialmengen auf Basis der Methanisierung und der Errichtung von Sammellei-
tungen.

Die Nutzung der mittels Methanisierung erzeugten Gase kann durch die Distribution des Erd-
gasnetzes vielféltig erfolgen. Eine Anerkennung aller erneuerbaren Gase im Warmemarkt
bspw. hinsichtlich der Ermittlung des PEF ist zu begrifRen. In der EnEV bzw. im GEG sind die
Vorteile der EE-Gase bzgl. des Klimaschutzes abzubilden.

Der regulatorische Rahmen fiir die Methanisierung kann weiterhin férdernd wirken, indem EE-
Gase nach EnWG von netzentgelten befreit werden. Die Netzentgeltbefreiung ist im Kontext
des Gasmixes zu sehen. Evtl. Férdermechanismen fir die Bereitstellung und Nutzung von EE-
gasen sind inshesondere mit dem EU-Recht abzustimmen. Mogliche Modelle sind u.a.: Zu-
schisse zur Einspeisung ins Erdgasnetz, Mindestpreise, Investitionszuschiisse beim Anlagen-
bau, etc. Sofern standardisierte Methanisierungsanlagen vorhanden bzw. definiert sind, for-
dern vereinfachte Genehmigungsverfahren beim Bau von Anlage mittels einer vereinfachten
Burokratie.
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8 Handlungsempfehlungen

Die im Rahmen dieser Studie gewonnen Erkenntnisse wurden praxisnahen Experten im Rah-
men der Projektbegleitgruppensitzungen vorgestellt, diskutiert, angepasst und erweitert.
Gleichzeitig konnten Empfehlungen fur verschiedene Akteure der Branche gewonnen werden.

8.1 Technische Handlungsempfehlungen flr Anlagenbetreiber, Netz-
betreiber und Projektentwickler

Die technische Umsetzung, bestehend aus Elektrolyse und Methanisierung, ist méglich. Die
ex-situ Methanisierung ist demonstriert und wird daher fir eine Umsetzung empfohlen. Vorteile
der ex-situ Methanisierung sind einerseits eine gute Skalierbarkeit und andererseits die An-
passungsfahigkeit an optimale Reaktionsparameter. Elektrolyseleistungen von 500 kW bis
10 MW sind darstellbar. Die in-situ Methanisierung ist Gegenstand zahlreicher Forschungsak-
tivitaten und aktuell im Labormafistab verfigbar. Zukinftig kann auch dieses Verfahren an
Bedeutung in der Praxis gewinnen.

Um den Gesamtwirkungsgrad zu erhéhen, ist eine interne Abwéarmenutzung der Methanisie-
rung vorzusehen. Die Warmeenergie kann vielfaltig genutzt werden. Eine Einbindung in eine
Hochtemperaturelektrolyse (SOEC-Elektrolyse) ist ebenso denkbar wie die Beheizung der
Fermenter oder die Hygienisierung von Substraten wie Rest- und Abfallstoffe.

Infolge der Kombination von Elektrolyse und Fermentationsprozess ergeben sich weitere Sy-
nergien. So ist die Nutzung des bei der Elektrolyse entstehenden Sauerstoffs zur Grobent-
schwefelung des Rohbiogases zu empfehlen. Eine Flexibilisierung der Anlage ist ebenso
durch den Einsatz eines Biogas-BHKW zur Stromerzeugung denkbar. Wird der durch die
Elektrolyse verfligbare Sauerstoff bei der motorischen Verbrennung genutzt, kann das entste-
hende CO; leichter nutzbar flr einer nachgelagerte Methanisierung gemacht werden.

Der Zeitpunkt zur Umristung einer Bestandsanlage zu einer Methanisierungsanlage ist mafi3-
geblich vom bestehenden Geschaftsmodell abhéngig. Es wird den Anlagenbetreibern emp-
fohlen, etwa 2 Jahre vor Ablauf der EEG-F6rderung Planungen flr alternative Konzepte abzu-
schliel3en. So bleibt ausreichend Zeit fur die Beauftragung, die Genehmigung und die Umset-
zung. Ziel sollte es sein, eine mdglichst llickenlose Wertschdépfung zu erreichen. Die Analysen
haben gezeigt, dass sich Bestandsanlagen mit einer installierten elektrischen Nennleistung
von mindestens 250 kW eignen. Die Analyse des Lastgangs der Elektrolyse bzw. der Wasser-
stoffbereitstellung hinsichtlich der Kosten abhéngig vom Strompreisprofil zeigt ein Optimum
(minimale Kosten) bei Volllaststunden unter 8.760 h/a. Demnach ist ein ganzjahriger, durch-
gangiger Betrieb der Elektrolyse nicht zu empfehlen. Vielmehr sind die Betriebsstunden an
das Strompreisprofil anzupassen. Um die Methanisierung dennoch kontinuierlich zu betrieben,
ist eine Wasserstoffspeicherung sinnvoll. Gleichzeitig kann so die Netzdienlichkeit gewahrleis-
tet werden, indem bei Uberschiissigen Strommengen die Elektrolyse eine zusétzliche Last im
Stromnetz generiert und der produzierte Wasserstoff zwischengespeichert wird.

Uberschissige Strommengen sind infolge einer hohen Dichte an leistungsstarken Windkraft-
anlagen vorrangig im norddeutschen Raum vorzufinden. Gleichzeitig weist diese Region eine
hohe Biogasanlagendichte auf. Die raumliche Ubereinstimmung untersetzt die in diesem Pro-
jekt avisierte Methanisierungskonzepte. Insbesondere die Biogasaufbereitungsanlagen, kon-
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zentriert in Nordostdeutschland zu finden, weisen ein kurzfristig erschliel3bares Biomethani-
sierungspotential auf, welches bspw. in der Mobilitat als erneuerbarer Kraftstoff genutzt wer-
den kann.

Die Mdglichkeiten zur Bindelung von Biogas mittels Biogassammelleitungen sind insbeson-
dere fur Regionen in Norddeutschland und im mittleren Stiden Deutschlands zu prifen. Die
Potentialanalyse weist fiir > 2.000 Biogasanlagen in Deutschland ein potential hierfir auf. Ent-
gegen des Methanisierungspotentials bietet die Biindelung von Biogas eine Alternative fir An-
lagen > 250 kW installierter elektrischer Leistung. Grof3e Mengen Biogas und damit CO, kon-
nen gebindelt werden und einer zentralen Aufbereitung zugefuhrt werden. Hierfur erscheint
eine katalytische Methanisierung geeigneter als eine biologische. Monetére Betrachtungen
sollten unter dem Aspekt groRerer Stiickzahlen betrachtet werden (Kostendegression) und
zusatzlicher Erlésmdglichkeiten aufgrund Netzdienlichkeit, CO,-Zertifikate, etc. berlcksichti-
gen. Bei einer hoheren Anzahl an bendtigten PtG-Anlagen verringern sich die Gestehungs-
kosten vermutlich nahezu auf das heutige Preisniveau der Biogaseinspeisung.

8.2  Zu prufende nachste Schritte fir den DVGW

Im Folgenden werden Schritte skizziert, welche dem DVGW helfen kénnten, Rahmenbedin-
gungen zum Aufbau von Methanisierungsanlagen zu schaffen. Sie haben den Charakter von
Vorschlagen und bedurfen einer weiteren Diskussion in den einschlagigen Gremien.

Hinsichtlich des Aufbaus und des Betriebs zukinftiger Methanisierungsanlagen bedarf es ge-
schulten Personals. Somit ware ein Schulungsprogramm fir Akteure der Biogasbranche hin-
sichtlich Bau, Betrieb, Wartung etc. von Methanisierungs- bzw. Power-to-Gas-Anlagen zu
etablieren. Fur die Anlagenerrichtung ist ein Genehmigungsleitfaden hilfreich. Vorbild kann
hier der Genehmigungsleitfaden ,LNG-Tankstellen® sein.

Aktuell fehlt es an detaillierten technischen Anleitungen zur Errichtung von Methanisierungs-
anlagen. Vor diesem Hintergrund ware zu empfehlen, das DVGW-Regelwerk um ein Merkblatt
-Methanisierungsanlagen® zu erweitern. Dieses ware entsprechend zu erarbeiten und kénnte
Festlegungen bzw. Kriterien zur Abnahme einer Methanisierungsanlage/ Power-to-Gas-An-
lage enthalten. Hierflr misste zertifizierte Prifer definiert werden.

Insbesondere bei der Errichtung erster Anlagen wére eine technisch-wissenschaftliche Beglei-
tung der Planung und Bauphase erstrebenswert. Hierflir miisste objektive Beratungsstrukturen
geschaffen werden. Gleichzeitig bedirfen die Anlagenbetreiber auch hinsichtlich einer Hebung
von weiteren Erlosmoglichkeiten wie z. B. Netzdienlichkeit, Pooling von KWK und Lasten, Ver-
kauf von CO,-Zertifikaten Beratungsmaoglichkeiten. In diesem Zusammenhang wird die Mog-
lichkeiten der Durchflihrung einer Griingaszertifizierung zu prtfen empfohlen.

In Abstimmung mit weiteren Institutionen wie den Landes-Eichamter und der PTB Braun-
schweig sollten Vereinfachungen hinsichtlich der Abrechnung bei leicht schwankenden Brenn-
werten aufgrund von Methan-Kohlenstoffdioxid-Gemischen und Erdgasmischungen erértert
werden. Ziel sollte es sein den Einsatz von LPG zur Konditionierung zu vermeiden.
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10 Formelverzeichnis

C Volumenstrom Rohbiogas

Cp Spezifische Warmekapazitat

Egel Energiebelegung einer Biogasleitung

Egc Energiegehalt des Biogases

I Investition

m Massenstrom

P Leistung

Mpuffer Pufferradius um einen Punkt zur Modellierung einer Flache / eines Einzugsgebietes
T Temperatur in °C

Q Warme
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11 Abklrzungsverzeichnis

AEL Alkalischer Elektrolyseur

BGA Biogaserzeugungsanlage

BGAA Biogasaufbereitungsanlage

BGEA Biogaseinspeiseanlagen

BHKW Blockheizkraftwerk

CAPEX capital expenditure — Investitionsausgaben

CSTR complet stirred-tank reactor — Riihrkesselreaktor
DWW Druckwasserwéasche

EE Erneuerbare Energie

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz

LHX liquefying heat exchanger — verflissigender Warmedbertrager
LNG liquefied natural gas — verflissigtes Erdgas

MFR methane formation rate — Methanbildungsrate

OPEX operational expenditure — Betriebsausgaben

PEF Prim&renergiefaktor

PEM Protonen-Austausch-Membran

PSA pressure swing adsorption - Druckwechseladsorption
PtG Power-to-Gas

RHX recuperative heat exchanger — rekuperativer Warmeubertrager
SOEC Hochtemperatur-Elektrolyseur

TBR trickel-bed reactor — Rieselbettreaktor

VLS Volllaststunden

DVGW-Forschungsprojekt G 201622 | 105



12 Abbildungsverzeichnis

Abbildung 1:

Abbildung 2:
Abbildung 3:

Abbildung 4:

Abbildung 5:

Abbildung 6:

Abbildung 7:

Abbildung 8:

Abbildung 9:

Abbildung 10:
Abbildung 11:
Abbildung 12:
Abbildung 13:

Abbildung 14:

Abbildung 15:

Schematische Darstellung der in-situ (oben) und ex-situ (unten) biologische
YT g P Va1 [T ] o 8
Maogliche Freiheitsgrade in PtG-Wertschopfungsketten ............ccccccvvvvvvvennen. 14
Ex-situ biologische Methanisierung entweder mit Einspeisung von Methan ins
Erdgasnetz oder Strom ins Stromnetz. E: Elektrolyseur, BHWK:
Blockheizkraftwerk, R-1: Fermenter, R-2: Methanisierungsreaktor; B-1:
Wasserstoffbehalter, B-2: Biogasbehélter, F-1: isothermischer Flash, K-1:

RV 4= (o [T o1 = P 17
In-situ biologische Methanisierung mit Einspeisung ins Erdgasnetz (E:
Elektrolyseur, BHWK: Kraft-W&rme-Kopplungsanlage, R-1: Fermenter, B-1:
Wasserstoffbehélter, B-2: Biogasbehdlter, F-1: isothermischer Flash, K-1:
V2] o 1101 1] (= o) SR 18
Katalytische Methanisierung von Rohbiogas (E: Elektrolyseur, BHWK: Kraft-
Warme-Kopplungsanlage, R-5: Fermenter, B-1: Wasserstoffbehélter, B-2:
Biogasbehalter, F-1: isothermischer Flash, F-2: isothermischer Flash, K-1:
Verdichter, R-1 bis R-4: katalytische Reaktoren) ............cccoeeeeeiiieieeeieeeee, 19
Biologische Methanisierung von Kohlenstoffdioxid aus einer
Biogasaufbereitungsanlage mit Aminwésche (E: Elektrolyseur, R-1:
biologische Methanisierungsreaktor, R-2: Fermenter, B-1.:
Wasserstoffbehalter, B-2: Biogasbehélter, B-3: Kohlenstoffdioxidbehalter, F-1,
F2-: isothermischer Flash, K-1: Verdichter, K-O1: Absorptionskolonne, KO-2:
DesorptioNSKOIONNE).......uuii e 20
Katalytische Methanisierung von Kohlenstoffdioxid aus einer
Biogasaufbereitungsanlage mit Aminwasche (E: Elektrolyseur, R-1, R-2, R-3,
R-4: katalytische Methanisierungsreaktoren, R-5: Fermenter, B-1:
Wasserstoffbehalter, B-2: Biogasbehélter, B-3: Kohlenstoffdioxidbehalter, F-1,
F-2, F-3, F-4: isothermischer Flash, K-1: Verdichter, K-O1:

Absorptionskolonne, KO-2: Desorptionskolonne)...........ccccccvvvvviiiiiiiiiiiiennnne. 21
Schematische Abbildung eines Prozesses zur Gasverflissigung, bearbeitet
(V[0 o TN (1= SRR 24

Vereinfachte Darstellung eines Linde-Prozesses, bearbeitet von [68, 70]......24
Reversed Brayton Prozess zur Verflissigung von Erdgas, bearbeitet von [66].

Standard (links) und modifiziertes (rechts) Reversed-Brayton Verfahren zur
Verfliissigung von Biomethan, bearbeitet [98, 99]..........covveeeiiiiiiiiiiiiee, 26
Vereinfachtes Flie3schema zum verwendeten Verflissigungsprozess von Air
Liquide in Lidkdping, adaptiert von [73]........ccuiiieiiiieeiiieicee e 27
Vereinfachtes FlieRschema zum verwendeten Verflliissigungsprozess von Air
Liquide in Lidkoping, bearbeitet von [73]........cooviiiiiiiiiiiiiiiiiieee 28
Schematische Darstellung der Temperaturprofile im rekuperativen
Warmeubertrager (RHX, links) und im verflissigenden Wéarmeubertrager
(LHX, rechts) fur einen modifizierten Reversed-Brayton Prozess in Abbildung
B (=T o] ] £ PSS 28
Verhéltnis von Biomethanstrom (mg) zu Kaltemittelstrom (m) als Funktion des
Verhaltnisses zwischen Hochdruck und Niederdruck im Kaltemittelkreislauf
beim modifizierten Reversed-Brayton Prozess. ...............uvvvvviviiiiiiiiiiiiiiiininnn. 30

106 | DVGW-Forschungsprojekt G 201622



Abbildung 16:
Abbildung 17:
Abbildung 18:

Abbildung 19:
Abbildung 20:

Abbildung 21.:
Abbildung 22:
Abbildung 23:
Abbildung 24:
Abbildung 25:

Abbildung 26:

Abbildung 27:

Abbildung 28:

Abbildung 29:
Abbildung 30:
Abbildung 31:

Abbildung 32:
Abbildung 33:

Abbildung 34:
Abbildung 35:
Abbildung 36:

Abbildung 37:

Abbildung 38:

Anzahl der Biogasanlagen und installierte Leistung in Deutschland von 1992

(o RS R O 51 PPN 34
Entwicklung der Anlagenzahl der Biogasaufbereitungsanlagen und der
Einspeisekapazitat in Deutschland [88]
Réaumliche Verteilung der Biogaserzeugungsanlagen (links) und der
Biogasaufbereitungsanlagen (rechts) nach Leistungsklassen in Deutschland36
Biogasertrag und Methangehalt von herkémmlichen Substraten [97]............. 38
Klassifizierung von Biogaserzeugungsanlagen nach dem Substratanteil
nachwachsender Rohstoffe
Klassifizierung von Biogaserzeugungsanlagen nach installierter elektrischer
LEISTUNG ... 39
Entwicklung der Anlagenzahl mit sich andernden monetéaren

RandbedinQUuNgeN .........coooiiiiiiii 40
Biogaserzeugungsanlagen mit einer maximalen EEG-Restforderdauer von

5 Jahren (kumuliert, installierte elektrische Leistung = 250 kW).................... 41
Technische Mdglichkeiten zur Speicherung von Wasserstoff........................ 43
Mehrstufige Verdichtung mit Steuerung des Drucks eines Gasbehalters.

B-1: Wasserstoffbehalter, K-1: Verdichter mit Frequenzumrichter, PICS:
Druck-Regelung, VC-1, VC-2: Regelventil ... 44
Gestehungskosten zur Speicherung von Wasserstoff. Druckgaskessel mit
maximaler Speicherkapazitat von 100, 500 und 1.000 kg und maximalem
Druck von 200 Dar ........coovviiiiiii 46

PtG-Anlage mit vollstandiger Nutzung der Gase. Es erfordert ein System zur
vollstandigen Speicherung der Gase; E: Elektrolyseur, BHWK:
Blockheizkraftwerkanlage, R-2: Fermenter, B-1:Sauerstoffbehélter, B-2:
Kohlenstoffdioxidbehalter, B-3: Wasserstoffbehélter, F-1: isothermischer
Flash, F-2: isothermischer Flash, K-1: Verdichter, R-1 bis R-4: katalytische
ReEaKtOreN, R-2: FoIMBNIET ... et eeens 48
Schematische Darstellung des Betriebskreises eines Prozesses mit
kompletter Nutzung von Kohlenstoffdioxid bei einer dualen Erzeugung von
Strom oder EE-Methan .........oouuiiiii i e e 49
Stromverwendung nach Einsatzarten im Szenario ,Klima2050“ [119]............ 51
Regionale Entwicklung der Bereitstellung von Wasserstoff aus EE-Strom.....52
Klarung der Begrifflichkeiten anhand des FlieRschemata Biomethanisierung
(BGA = Biogaserzeugungsanlage / BGAA = Biogasaufbereitungsanlage).....53
Methodik zur Ermittlung des Biomethanisierungspotentials in Deutschland ...55
Selektierte Biogas- und Biogasaufbereitungsanlagen (links: 2020, rechts:

Datenbasis der Erdgasinfrastruktur in Deutschland
Ausschnitt der Entfernungsanalyse Biogaserzeugungsanlage - Erdgasnetz..59
regionalisiertes Methanisierungspotential des Szenario 1 ,GroRtmogliche
Nutzung des griinen CO; im Biogas* fur die Jahre 2020 (links) 2025 (Mitte)

B To B2 0T O N (=Tl o K= S 60
H./CO2-Verhaltnis fir die Jahre 2020 (links), 2025 (Mitte) und 2050 (rechts)
Y= 0= 1[0 PSSR 61
regionalisiertes Methanisierungspotential absolut (oben) und spezifisch je
Hektar und Jahr (unten) des Szenario 2 ,Berucksichtigung vorhandener
Wasserstoffmengen aus EE-Strom* fur die Jahre 2020 (links), 2025 (mitte)
UNA 2050 (FECNTS) .vvvvtetteeeeiettitteeeeteeeeeeeeeeeeeeeeeee e tte et snneennnnes 62

DVGW-Forschungsprojekt G 201622 | 107



108

Abbildung 39:
Abbildung 40:
Abbildung 41:
Abbildung 42:
Abbildung 43:
Abbildung 44:

Abbildung 45:

Abbildung 46:
Abbildung 47:
Abbildung 48:
Abbildung 49:
Abbildung 50:
Abbildung 51:

Abbildung 52:

Abbildung 53:

Abbildung 54:

Abbildung 55:

Abbildung 56:
Abbildung 57:

Abbildung 58:

Schema Biogassammelleitung...........uuueuiuiimiiiiiiiiiiiiiiieeees 64
Schema der GIS-gestitzten Clusterbildung der Biogaserzeugungsanlagen ..65
regionalisiertes Einspeisepotential zur Errichtung von Sammelleitungen
Schema zur Bestimmung des Gesamtpotentials in Mrd. m3 i.N./a Biomethan69
regionalisiertes Gesamtpotential 2050...........c.ccccoviiieiiiiiiiiiiii e, 69
Schematische Darstellung einer Wertschopfungskette zur Erzeugung von
EE-Methan durch ex-situ biologische Methanisierung. E: Elektrolyseur,

BHWAK: Blockheizkraftwerk, R-1: Fermenter, R-2: Methanisierungsreaktor; B-
1: Wasserstoffbehalter, B-2: Biogasbehélter, F-1: isothermischer Flash, K-1:
VerdiChter ..o 72
Day-Ahead-Strompreiseprofile fur das Jahr 2017 fir das ganze Jahr

(8.760 h/a, oben), Anfang des Jahres (von O bis zu 2.000 h, Mitte) und am
Ende des Jahres (von 6.800 h bis 8.760 h, unten) [128]
Schematische Darstellung des Wasserstoffspeichers und seiner betrieblichen
und wirtschaftlichen Bedingungen
Gestehungskosten der Erzeugung von Wasserstoff und EE-Methan mittels ex-
situ Methanisierung in einer kleinen und einer gro3en PtG-Anlage................ 78
Betrieb des Elektrolyseurs in einer kleinen PtG-Anlage (500 kW bezogen auf
Elektrolyseurleistung) am Anfang des Jahres (zwischen 510 und 610 Std.) ..79
Betrieb des Elektrolyseurs in einer kleinen PtG-Anlage (500 kW bezogen auf
Elektrolyseurleistung) am Ende des Jahres, zwischen 7.510 und 7.610 Std..80
Clusterung mehrerer Biogasanlagen. Durchschnittswert der CO,-Menge
erreicht 12,8 mio.m3i.N./a
Beispielhafte Clusterung von Biogasanlagen (BGA). Cluster mit
Sammelleitung ID B2. ......ccoooiiiiii e aaane 84
Schematische Darstellung des Referenzprozesses zur Methanisierung der
CO. Menge durch die Einbindung mehrerer Biogasanlagen. Elektrolyseur ( E),
Verdichter (V-1), Sammelpunkt (SP), Mehrstufige Reaktoren (R-1 bis R-4)...85
Clusterung mehrerer Biogasanlagen. Cluster mit Sammelleitung ID 62. E:
Einspeisepunkt, BGA: Biogasanlage, PtG: Power-to-Gas Anlage, SP:

Sammelpunkt, RL: RONIMEITUNG ......uuuiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiii e 86
Methode zum Aufbau der Grenzkostenkurve fir 156 Cluster von
Biogasanlagen iNn DE ........cooiioiiiiiiiice e 88
ID: Identifikator, BGA: Biogasanlage, PtG: Power-to-Gas Anlage, SP:
Sammelpunkt, RL: Rohrleitung, E: Einspeisepunkt ins Netz. ©)
Gestehungskosten mittels ex-situ biologische Methanisierung ohne
Einspeisung inS Erdgasnetz...........ccccccviiiiiiiiiiiiiii 89
Verteilung der Gestehungskosten der Clusterung von Biogasanlagen zur
Erzeugung von EE-Methan mittels katalytischer Methanisierung................... 90
Grenzkostenkurve der Clusterung von Biogasanlagen zur Erzeugung von EE-
Methan mittels katalytische Methanisierung.............ccccoeeviiiiiiieiiicce e, 90
Kumuliertes EE-Methan aus Methanisierung bei Clusterung von
Biogasanlagen in Mio. m3/ i.N./a. Ausblick mit heutigem und zuktinftigem
Stand der TECHNIK. .....ciiieiiieece e e e e e aaaee 91

DVGW:-Forschungsprojekt G 201622



13 Tabellenverzeichnis

Tabelle 1:
Tabelle 2:
Tabelle 3:
Tabelle 4:
Tabelle 5:
Tabelle 6:

Tabelle 7:
Tabelle 8:

Tabelle 9:

Tabelle 10:
Tabelle 11:

Tabelle 12:

Tabelle 13:

Tabelle 14:

Tabelle 15:
Tabelle 16:

Tabelle 17:

Tabelle 18:

Tabelle 19:

Tabelle 20:

Tabelle 21:

Tabelle 22:

Tabelle 23:

Testanlagen zur biologischen Methanisierung 6
Reaktortypen zur biologischen Methanisierung von CO., 11
Testanlagen zur biologischen Methanisierung 12
Stand der Technik 2017 der chemischen und biologischen Methanisierung in
Anlehnung an [4, 37, 38, 68] 13
Wirkungsgrade der einzelnen Komponenten von PtG-Systemen in Anlegung
an [37, 77-79] 16
Art der Methanisierung, Erzeugungsmodi und Wahrscheinlichkeit zur
Implementierung 22
Effizienz unterschiedlicher Prozesse zur Verflissigung von Methan 25

Zusammenfassung der Betriebsparameter fur die bestehende Prototypanlage
in Lidkoping (Schweden) und ein Vergleich zwischen den Konstruktionsdaten
und den berechneten Werten unter Verwendung der oben préasentierten

thermodynamischen Modellierung 31
Aktueller Stand Biogaserzeugungs- und -aufbereitungsanlagen 36
Begriffsdefinitionen erneuerbare Gase 53

Anzahl an Biogasanlagen mit EEG-Restférderdauer groRer 5 Jahren
(installierte elektrische Leistung von mind. 250 kW (Bezugsjahr: 2017) 56
Anzahl der selektierten Biogasanlagen (> 250 kW; EEG-Restlaufzeit) mit
einem maximalen Abstand von 1 km, 5 km und 10 km von der

Erdgasinfrastruktur fir die Jahre 2020 bis 2040 59
Entwicklung des Biomethanisierungspotentials in Mrd. m3 i.N./a flr zwei
Szenarien 63
Einfluss der maximalen Entfernung zum Erdgasnetz auf das
Einspeisepotential basierend auf Biogassammelleitungen 66
Klassifizierung Biogaserzeugungsanlagen nach Leistungsklassen 70
Statistische Parameter des Day-ahead-Strompreises in Deutschland 2017,
nach [128] 74

Techno-6konomische Parameter fir die Berechnung der Gestehungskosten
der Elektrolyseur- und Methanisierungsanlagen, in Anlehnung an [44, 99, 113,

132] 76
Wirtschaftliche Parameter zur Berechnung der Gestehungskosten 76
Gestehungskosten von EE-Methan und Wasserstoff fir eine kleine und eine

grol3e PtG-Anlage gekoppelt an eine Biogasanlage 78

Techno-6konomische Parameter des Wasserstoffbehélters fur die
Zwischenspeicherung von Wasserstoff in einer kleinen und einer grof3en PtG-

Anlage. 81
Kernergebnisse der techno-6konomischen Abschéatzung beider PtG-Anlagen
mit Zwischenspeicherung von Wasserstoff. 81
Technische und wirtschaftliche Parameter der PtG-Anlagen mit Ausblick 2020-
2030. 87
Ergebnisse der Kostenabschéatzung zur Gestehungskosten von Biomethan
mittels Clusterung von Biogasanlagen. 88

DVGW-Forschungsprojekt G 201622 | 109



