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Kostenoptimierte dezentrale Wasserstoffproduktion und 6ffentliche Stromerzeugung
an einem gemeinsam genutzten Netzanschlusspunkt

Zusammenfassung

Es wird gezeigt, dass im Netzverknipfungspunkt von Wind- und PV-Anlagen sowohl eine lokale Wasserstoff-
Elektrolyse als auch eine Stromeinspeisung in das 6ffentliche Netz vorgenommen werden kdnnen. Mit aus-
reichend hoher Begrenzung der Elektrolyse- bzw. Netzkapazitit (,,Uberbauung”) kénnen sowohl die Elektro-
lyse als auch die Einspeisung von Strom in das 6ffentliche Netz mit hoher Auslastung betrieben werden. Das
driickt sowohl die Kosten der Wasserstofferzeugung als auch die Kosten fiir das Stromnetz. Der Wasserstoff-
Elektrolyse steht eine Stromnutzung ohne Nutzung des 6ffentlichen Netzes fiir z.B. industrielle Zwecke
gleich.

Entgegen haufig geduRerter Vorschlage, ,Uberschussstrom” fiir die Wasserstoff-Elektrolyse zu nutzen, statt
ihn abzuregeln, fiihrt dies zu einer Maximierung der Kosten der Wasserstoffproduktion aus dem einfachen
Grund, dass die dann sehr geringe Auslastung der Elektrolyse zu sehr hohen Kapitalkosten fiihrt, die dann
die Wasserstoffkosten determinieren. ,Uberschussstrom* wird hier definiert als solcher, fiir den der Bérsen-
preis negativ bis Null ist. Wenn man hingegen die Auslastung der Elektrolyse maximiert und diese auch bei
hohen Bérsenstrompreisen durchfihrt, fihrt dies auch zu relativ hohen Wasserstoffkosten. Das Kostenopti-
mum liegt bei rund 80 bis 100 % des jahrlichen Strom-Durchschnittspreises.

Eine lokale Wasserstofferzeugung , kannibalisiert” dabei nicht die Auslastung des Stromnetzes fiir den Teil
der EE-Erzeugung, der nicht fir die Elektrolyse verwendet wird. Eine vergleichsweise kostenglinstige lokale
Wasserstofferzeugung findet also nicht auf Kosten eines dadurch unwirtschaftlicher werdenden Netzbe-
triebs statt. Damit ist auch in kiistenfernen Gebieten und ohne kurzfristig verfligbaren Anschluss an das
Wasserstoff-Kernnetz eine attraktive Moglichkeit flr lokale Wasserstofferzeugung gegeben.

Wie auch im Fall der Stromeinspeisung aus erneuerbaren Quellen in einem Netzverknlpfungspunkt bei ho-
her Uberbauung ohne Wasserstoffelektrolyse fallen auch bei einer lokalen Elektrolyse Abregelungsverluste
an, die umso héher sind, je héher die Uberbauung gewahlt wird und je héher folglich die Auslastung der
Elektrolyse bzw. die Netzauslastung sind. Diese miissen im Gesamtsystem finanziert werden. Die Kosten der
Abregelung missen geringer sein als z.B. die vermiedenen Kosten des Netzausbaus aufgrund einer besseren
Netzauslastung. Auf die Moglichkeit, einen Teil der sonst abzuregelnden Erzeugungsmengen in Batteriespei-
chern aufzunehmen, sei hier ausdriicklich hingewiesen, dies ist aber nicht Gegenstand der hier vorgestellten
Analyse.

Die Wasserstoffmengen, die mit dem hier vorgestellten Vorgehen kostengiinstig im Binnenland erzeugt wer-
den kénnen, missen in den Kontext des kiinftigen Bedarfs eingeordnet werden. In einem Erzeugungssystem
mit beispielsweise 7,2 MW Wind und 3,6 MW PV an einem Netzverknipfungspunkt kénnen wirtschaftlich
sinnvoll rund 100 bis 200 t Wasserstoff pro Jahr erzeugt werden (entsprechend mehr bei gréReren Wind-
/PV-Parks). Das ist vielfach fiir lokale industrielle Zwecke attraktiv, aber véllig unzureichend fiir den Kraft-
werkseinsatz, um Dunkelflauten zu tGberbriicken. Daflir ist das geplante Wasserstoffnetz unabdingbar.




Dies ist der zweite Teil einer Systemanalyse, die mit Erzeugungsdaten an einem Windpark in Creglingen
(Baden-Wirttemberg) und einer PV-Freiflaichenanlage in Arenborn (Hessen) durchgefiihrt wurde. Im ers-
ten Teil wurde beschrieben, dass eine starke Leistungsbegrenzung der Einspeisung von Strom aus Solar-
und Windkraftwerken zu einer deutlich verbesserten Auslastung der Netzinfrastruktur fihrt. Dabei ist die
Einspeisung von Strom sowohl aus Windkraftwerken als auch aus (vergleichbar groRen) PV-Anlagen an
einem Netzverknilpfungspunkt mit entsprechend hoher Leistungsbegrenzung des Netzes (und Abrege-
lung der aufgrund des gewollten Netzengpasses nicht Gibertragenen Stromerzeugung) sinnvoll, um eine
moglichst hohe Auslastung des Einspeisenetzes zu erreichen und damit Netzkosten zu senken. Der
zweite Vorteil eines solchen Vorgehens ist es, die stark wachsende Zahl von Jahresstunden mit negativen
Borsenstrompreisen zu senken, weil damit die Uberproduktion von Strom zu Spitzenerzeugungszeiten
wirksam begrenzt werden kann. Auf der anderen Seite stehen Abregelungsverluste, die in einem Ge-
samtsystem zu tragen sind. Die Optimierungsaufgabe besteht darin, das Kostenoptimum zwischen ver-
meidbarem Netzausbau durch bessere Auslastung der Netzbetriebsmittel und den Kosten der Abrege-
lungsverluste zu finden. Die Verringerung der Markt-Dysfunktionalitdt durch Verringerung der Stunden
mit negativen Borsenpreisen ware dann ein willkommener Zusatznutzen.

Auch in einem kostenoptimierten System aus erneuerbaren Erzeugungsanlagen und dem Stromnetz gibt
es einen bleibenden Bedarf, Erzeugungsliicken in Zeiten, in denen weder Wind weht noch die Sonne
scheint, mit steuerbaren Erzeugungsanlagen zu decken. Ein Teil der Lésung werden mit Wasserstoff be-
triebene Gaskraftwerke sein. Des Weiteren gibt es in der Industrie einen Bedarf, Wasserstoff zu nutzen,
um die Dekarbonisierung auch fiir die Produktionsprozesse zu erreichen, die nicht elektrifiziert werden
kénnen. Der Wasserstoff muss hierfiir entweder fernab des Kraftwerks oder der Industrieanlage erzeugt
und Uber eine Wasserstoffpipeline transportiert werden (griiner, blauer, in Europa teilweise auch roter
Wasserstoff), oder er wird ortsnah mittels Elektrolyse erzeugt — zum Beispiel am Netzverknipfungspunkt
aus dem Strom, der dort aus Wind- und Sonnenkraftwerken ankommt und nicht ins 6ffentliche Netz ein-
gespeist werden soll oder kann. Das soll in diesem Beitrag unter dem Gesichtspunkt der Kostenoptimie-
rung behandelt werden. Die wichtige Rolle von Energiespeichern oder von Laststeuerung sowie der Bei-
trag von Wasserkraft oder Biomasse zu einem klimaneutralen Energiesystem soll damit nicht geschma-
lert werden. Der Bedarf an Wasserstoff in einer klimaneutralen Welt ist jedoch unabweisbar, und deswe-
gen ist es sinnvoll, die Frage nach der Minimierung von Systemkosten zu stellen.

Interessant an einer Betrachtung der Wasserstoffelektrolyse an einem Netzverkniipfungspunkt ist, dass
keinerlei Netzentgelte fiir den Stromtransport (iber das 6ffentliche Netz anfallen, sofern die Elektrolyse
ausschlieBlich mit dem lokal erzeugten Strom aus dem Netzverkniipfungspunkt durchgefiihrt wird (ein
Sonderfall, der hier nicht weiter behandelt werden soll, ware der Stromtransport vom Netzverkniip-
fungspunkt zum geeigneten Standort einer Elektrolyseanlage liber eine dezidierte Stromleitung, deren
Kosten dann vollstandig aus dem Wasserstofferzeugungssystem zu tragen waren). Ebenso wenig fallen
Kosten fir den Ferntransport von Wasserstoff an, noch muss man warten, bis die 6rtliche Anlage an eine
Wasserstoffpipeline angeschlossen ist.

Wichtige Fragestellungen hier sind:

e Istes sinnvoll, Wasserstoff nur mit ,,Uberschussstrom” (also bei sehr geringen oder gar negativen
Borsenstrompreisen) zu erzeugen, oder sinkt die Produktionszeit dann so stark ab, dass die In-
vestitionskosten der Elektrolyseanlage nicht erwirtschaftet werden kénnen? Gibt es ein Kosten-
optimum fiir den Einsatz von EE-Strom zu Marktbedingungen?

e Wie entwickeln sich die Vollbenutzungsstunden der Elektrolyse und der Netznutzung bei unter-
schiedlichen Uberbauungsgraden und Schwellenwerten des Bérsenstrompreises fiir den Einsatz
der Elektrolyse? Wie entwickeln sich die Kosten der Wasserstoffproduktion (betrachtet werden



sollen hier Investitionskosten (CAPEX) fiir Elektrolyse sowie Borsenstrompreis oder CAPEX fiir EE-
Erzeugung)?

e Kannibalisiert eine kostengiinstige lokale Elektrolyse die Bedingungen fir eine kostenglinstige
offentliche Stromerzeugung fiir diejenigen Erzeugungsmengen, die ins Netz eingespeist werden
sollen, und wie sehen hier die Stellschrauben aus?

Methodik

Die Erzeugungsdaten stammen aus einem Windpark in Creglingen und einer PV-Freiflachenanlage in
Arenborn mit Einspeisedaten tiber mehrere Jahre (2016 bis 2023)

Der Windpark in Creglingen (Main-Tauber-Kreis in Baden-Wirttemberg) besteht aus Anlagen mit jeweils
2,5 MW Leistung (120 m Rotordurchmesser, 139 m Turmhohe) und wurde im Oktober 2015 in Betrieb
genommen. Die Stromerzeugung wurde im 10 min — Zeitabstand am Trafo gemessen. Flr 7 Anlagen liegt
die Betriebsflihrung bei der KWA Contracting AG, Stuttgart, die auch die Daten bereitgestellt hat.

Die PV-Freiflachenanlage Arenborn im Landkreis Kassel (Hessen) weist eine installierte Leistung von
3.567 kW,, auf, sie ist 30° geneigt und exakt nach Siiden ausgerichtet. Sie wurde 2010 in Betrieb genom-
men. Auch hier liegt die Betriebsfliihrung bei der KWA Contracting AG, Stuttgart, die die Erzeugungsdaten
bereitgestellt hat. Hier lag die Netzeinspeisung im 15 min — Zeitabstand vor, die ich dann auf 10-min —
Werte umgerechnet habe (mit einem gewissen Verlust an Erzeugungsdynamik), um sie mit den Winder-
zeugungsdaten im 10-min — Zeitabstand zu kombinieren .

Zu jedem Zeitfenster der Erzeugung wurden auch die zugehoérigen Borsenstrompreise im stiindlichen
Day-Ahead — Handel herangezogen. Im Rechenmodell sind die Erzeugungsanlagen (Wind und PV) frei
skalierbar, um unterschiedliche GroRenverhaltnisse zwischen den Anlagen betrachten zu kénnen. Glei-
ches gilt auch fiir den skalierbaren Netzanschluss sowie die skalierbare Elektrolyseanlage.

Dennoch ist es real so, dass insbesondere Windkraft- und Elektrolyseanlagen nicht in beliebigen GréRen
industriell verflighar sind. Moderne groRRe Windkraftanlagen weisen eine installierte Leistung von z.B.
7,2 MW auf. Eine der modernen industriellen Elektrolyseanlagen mit PEM-Technologie (Protonenaustau-
schermembran) , die schnell regelbar und damit fiir fluktuierende Erzeugung aus Wind und Sonne sehr
geeignet ist, hat eine Systemleistung von 17,5 MW. Daher werden hier diese Leistungsgrofien herangezo-
gen und untersucht, wie viele Windrader zu je 7,2 MW an eine Elektrolyseanlagen von 17,5 MW , pas-
sen” (bericksichtig werden muss gleichwohl, dass die Erzeugungsdaten der Windkraftanlagen fir 2,5
MW-Anlagen von 2015 vorliegen und heutige, groRere Anlagen eine giinstigere Erzeugungsstruktur ha-
ben). PV-Einspeiseleistung und Netzleistung werden hingegen grundsatzlich frei skalierbar behandelt.
Aus Praktikabilitatsgriinden wurde die GroRe der PV-Anlage zu entweder 100 % oder 50 % der Windleis-
tung bestimmt. Der Netzanschluss wurde fiir diese Untersuchung auf 100 % oder 200 % der Elektrolyse-
leistung begrenzt.

Im Rechenmodell wird die Stromerzeugung primar fiir die Elektrolyse verwendet, bis die Leistungsgrenze
erreicht ist und sofern der jeweilige Borsenstrompreis im betrachteten Zeitfenster einen frei skalierbaren
Wert unterschreitet (im folgenden ,Schwellenwert”). Bei Uberschreitung der Leistungsgrenze oder des
Schwellenwerts wird die (verbleibende) Erzeugung in das offentliche Netz eingespeist. Erst wenn auch
die Netzkapazitat erschopft ist, wird die restliche Stromerzeugung im Rechenmodell abgeregelt. Da im
Laufe der Jahre 2016 bis 2023 erhebliche Schwankungen des Borsenstrompreises zu beobachten waren
macht es keinen Sinn, mit fixen Schwellenwerten des Borsenstrompreises zu rechnen. Stattdessen wurde
als SkalierungsmaRstab der frei wahlbare Anteil des aktuellen stiindlichen Bérsenstrompreises am



Jahresdurchschnittswert herangezogen, damit werden auch die Verhaltnisse in den verschiedenen Jah-
ren vergleichbar. Ein eingestellter Grenzwert von , Null Prozent” bedeutet, dass Elektrolyse nur bei Bor-
senstrompreisen von kleiner oder gleich Null stattfindet. Bei einem eingestellten Grenzwert von

,100 Prozent” findet Elektrolyse immer dann statt, wenn der aktuelle Borsenstrompreis kleiner oder
gleich dem Jahresdurchschnitt des stlindlichen Borsenstrompreises ist.

Kann man mit Uberschussstrom kostengiinstig Wasserstoff erzeugen?

Zur Beantwortung dieser Frage wird beispielhaft ein Windpark mit 7 Windkraftanlagen der 7,2 MW —
Klasse (Windleistung 50,4 MW) sowie eine halb so grofRe PV-Anlage (25,2 MW) an einer Elektrolyse mit
17,5 MW betrachtet. Die Berechnung der Elektrolyse erfolgte mit unterschiedlichen Schwellenwerten am
jahrlichen Durchschnitt des Bérsenstrompreises von 0 % bis 140 %. Fir die Kosten der Wasserstoffher-
stellung wurde hier mit Investitionskosten 770 Euro/kW installierter Elektrolyseleistung gerechnet — die
Agora-Systemstudie , Klimaneutrales Deutschland 2045” ging fiir das Jahr 2025 von Kosten von 800
Euro/kW fir die Elektrolyse aus. Hinzugerechnet wurden fixe Betriebskosten in H6he von 4 % der Investi-
tionskosten pro Jahr. Weiterhin wurde der Borsenstrompreis bis zum jeweiligen Schwellenwert beriick-
sichtigt.

Flr die dargestellten Wasserstoffkosten muss berlicksichtigt werden, dass hier nur die wesentlichen Trei-
ber, namlich Kapitalkosten (CAPEX sowie fixe OPEX) fiir die Elektrolyse sowie der Borsenwert des genutz-
ten Stroms beriicksichtigt werden, nicht jedoch variable Betriebskosten, Wagniszuschlage oder kalkula-
torische Gewinne, ganz zu schweigen von einem Preis, wie es sich am Markt einstellen kénnte. Andere
wesentliche Parameter sind die angenommene Lebensdauer der Elektrolyseanlage von 25 Jahren sowie
ein Wirkungsgrad der Elektrolyse von knapp 70 %, was zu einem Strombedarf von 50 kWh/kg Wasser-
stoff flihrt.

Es zeigt sich: Nur ,,Uberschussstrom* zu verwenden, fiihrt zu den héchsten spezifischen Wasserstoffkos-
ten. Zu gering sind die Einsatzzeiten, in denen die Kapitalkosten der Elektrolyse wieder erwirtschaftet
werden, als das der Vorteil eines sogar im Durchschnitt negativen Borsenstrompreises die hohen Kapital-
kosten wettmachen konnte. Bei sehr hohen Schwellenwerten fiir den Bérsenstrompreis schlagt hingegen
der teurere Strom durch und treibt die Wasserstoffkosten nach oben. Im Bereich einer Schwelle von

80 % des Durchschnittswerts des stlindlichen Bérsenstrompreises liegt das Kostenoptimum fir die lokale
Wasserstoffproduktion — mit 3,28 Euro pro kg Wasserstoff unter den dargestellten Bedingungen durch-
aus attraktiv. Das Kostenoptimum ist sehr flach, d.h. die Wasserstoffkosten dndern sich nicht drama-
tisch, wenn man einen Bereich zwischen 60 % und 100 % des Jahresdurchschnitts-Bérsenstrompreises als
Schwelle nutzt, um unterschiedliche Bedarfe fiir Wasserstoffnachfrage oder Netzbetrieb zu adressieren.

Man kénnte einwenden, dass in den friiheren Jahren, die flir die oben prasentierte Berechnung herange-
zogen wurden, nur wenige Jahresstunden negative Borsenstrompreise gezeigt haben und dass die Situa-
tion jetzt ganz anders ist. Tatsachlich gab es im Durchschnitt der Jahres 2016 bis 2022 lediglich 160 Jah-
resstunden mit Borsenstrompreisen kleiner oder gleich Null . Aber selbst im Jahr 2023, einem Jahr mit
besonders viel ,,Uberschussstrom* gab es auch nur 325 ,,Uberschussstunden”.

Das hat natirlich einen Einfluss auf das Ergebnis, der hier ebenfalls gezeigt werden soll. Nur das Jahr
2023 betrachtet, sind die spezifischen Wasserstoffkosten sowohl bei ,,Uberschussstrom“ als auch im Kos-
tenoptimum erwartbar nochmals geringer. Der grundsatzliche Zusammenhang zwischen spezifischen
Kosten und Anteil des berticksichtigten Jahresdurchschnitts-Bérsenstrompreises andert sich jedoch nicht,
nach wie vor liegt das Kostenoptimum bei rund 80 % des durchschnittlichen jahrlichen Bérsenstromprei-
ses und ist sehr flach. Wenn auch bei héheren Schwellenwerten als 100 % Elektrolyse stattfinden soll,



liegen die Kosten im Jahr 2023 lber denen im Durchschnitt der Jahre 2016 bis 2023, weil die Borsens-
trompreise in diesem Jahr hoher lagen als im betrachteten zeitlichen Durchschnitt.

Zu beriicksichtigen ist auch, dass ein Energiesystem, das die Zahl der negativen Borsenstrompreise nicht
begrenzt, volkswirtschaftlich fragwiirdig ist. Bei einer wachsenden Zahl von Stunden mit negativen Bor-
senstrompreisen beruhen geringe Wasserstoffkosten auf , Trittbrettfahren” — die Einspeiser von Strom
erhalten eine negative Vergiitung und zahlen die negativen Bérsenstrompreise. Das kann kein zukunfts-
fahiges Modell sein.—es ,lebt” davon, dass es nicht gelingt, das Marktdesign und die Regulatorik so an-
zupassen, negative Borsenstrompreisen zu verhindern.
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Abb. 1 Wasserstoffkosten als Funktion des Schwellenwertes des Bérsenstrompreises fiir den Durch-
schnitt der Jahre 2017 bis 2023 sowie fiir nur das Jahr 2023. Windpark mit 50,4 MW, PV-Park mit 25,2
MW an einem Netzverkniipfungspunkt mit Elektrolyse 17,5 MW. Ferner ist die produzierbare Wasser-
stoffmenge fiir den Durchschnitt der Jahres 2017 bis 2023 angegeben.

Ein zweiter Einwand konnte lauten, dass die hier herangezogenen Kapitalkosten fir die Elektrolyse unre-
alistisch niedrig liegen und in der heutigen Situation von deutlich héheren Kapitalaufwendungen auszu-
gehen ist. Daher wird im Folgenden gezeigt, wie sich die Wasserstoffkosten entwickeln, wenn anstelle
von 770 EUR/kW installierter Elektrolyseleistung von 2400 EUR/kW Investitionskosten ausgegangen wird
(far die 3 x 17,5 MW-Elektrolyseanlage in Ludwigshafen hat BASF 25 Mio. Euro investiert, die Bundes-
und Landesférderung betrug 124,3 Mio. Euro, was fir dieses Modellprojekt zu Investitionskosten von gut
2.800 EUR/KW installierter Elektrolyseleistung fuhrt).

Es zeigt sich, dass die Erzeugungskosten flir Wasserstoff merklich anwachsen, insbesondere gilt dies, wie
zu erwarten, fiir den Fall der Nutzung von ,,Uberschussstrom” aufgrund der sehr geringer Auslastung.
Das Kostenoptimum verschiebt sich leicht auf einen Bérsenstrompreis von 100 % des jahrlichen Durch-
schnitts des Day-Ahead-Stundenpreises. Aber auch hier liegen die Wasserstoffkosten bei den genannten
Randbedingungen bei 5,09 EUR/kg und damit knapp 2 EUR/kg Uiber denjenigen mit den Standard-Kosten



flr die Elektrolyseanlage. Damit wird sichtbar, wie wichtig es ist, Skaleneffekte und technischen Fort-
schritt zu nutzen, um moglichst niedrige Investitionskosten fiir die Elektrolyse zu erreichen.

Auch hier wurde mit den Durchschnittswerten der Erzeugung und der Borsenstrompreise fir die Jahre
2017 bis 2023 gerechnet.

50 €
€44,40 Wasserstoff-Kosten (BP +
45¢€ Elektrolyse-CAPEX)
40 € [EUR/ke}
. - CAPEX Elektrolyse 770
X 35¢€ EUR/KW
i - Ergebnisse fir
73’ 30¢€ Durchschnitt der Jahre 2017
3 25 € bis 2023
0
'g)_ 20€ €17,63
2 B Wasserstoff-Kosten (BP +
i 15¢€ Elektrolyse-CAPEX)
o€ €9,74 cc7r [EUR/kg}
’ €530 €509 €533 €560 €582 €599 €611 - CAPEX Elektrolyse 2400
5¢€ I I EUR/KW
€15, €6, €4, €8 €3,I €3,l €4,I €4,I €4,l €4,l €5,I - Ergebnisse fiir
0€ Durchschnitt der Jahre 2017
0% 20% 40% 60% 80% 100% 120% 140% 160% 180% 200% bis 2023

Schwellenwert als Anteil des jahrlichen Durchschnitts des Day-Ahead-Stundenpreises [%]

Abb. 2: Wasserstoffkosten als Funktion des Schwellenwertes des Borsenstrompreises fiir den Durch-
schnitt der Jahre 2017 bis 2023 fiir Standard-CAPEX der Elektrolyse (770 EUR/kW) sowie fiir erhohte
CAPEX (2400 EUR/kW). Windpark mit 50,4 MW, PV-Park mit 25,2 MW an einem Netzverkniipfungs-

punkt mit Elektrolyse 17,5 MW.

Ein weiterer Untersuchungspunkt: wie stellen sich die Ergebnisse dar, wenn nicht der Bérsenstrompreis
fir den Elektrolyse-Strom, sondern die Erzeugungskosten der Stromerzeugung herangezogen werden,
also Investitionskosten (CAPEX) sowie die fixen Betriebskosten (OPEX), wie auch bei der Nutzung der
Elektrolyse-Anlage selbst. Zum einen ist die Frage, ob der (historische) Bérsenstrompreis auskommlich
war, um damit wirtschaftlich Elektrolyse betreiben zu kénnen, oder ob die bisher vorgestellten Ergeb-
nisse lediglich aufgrund der EEG-F6rderung relativ glinstig sind. Zum anderen orientiert sich nur der Was-
serstoffproduzent, der der Strom am Markt einkauft, am Borsenstrompreis. Ein Wasserstoffproduzent,
der auch die notwendigen Windkraft- und PV-Anlagen betreibt (oder ein Industriebetrieb, der Wasser-

stoff und den dazu nétigen Strom selbst erzeugen will), hat ein anderes Kalkil und betrachtet die Ge-
samtkosten.

Der Schwellenwert als Anteil des jahrlichen Durchschnitts des Day-Ahead Stundenpreises an der Strom-
borse bestimmt hier nattirlich nicht die Kosten der Stromnutzung fiir die Elektrolyse, sondern entschei-
det dariber, ob der erzeugte Strom fir die Elektrolyse verwendet oder ins Netz eingespeist wird. Hohe
Borsenstrompreise sind ein Indikator fiir eine Knappheit im Stromangebot, und Elektrolyse als ,steuerba-
rer Last” sollte in einem solchen Fall nachrangig eingesetzt werden.

Flr die Betrachtung der Erzeugungskosten der Stromerzeugung wurden fiir den Standardfall auf die Kos-
tenangaben aus der Studie , Klimaneutrales Deutschland 2045 der Agora Energiewende mit den



Kostenprognosen fir das Jahr 2020 zurickgegriffen (PV: 600 EUR/KW Investitionskosten, fixe Betriebs-
kosten 12 EUR/kW und Jahr, Lebensdauer 25 Jahre; Wind onshore: 1200 EUR/kW Investitionskosten, fixe
Betriebskosten 28 EUR/kW und Jahr, Lebensdauer 25 Jahre).

Ebenso wie bei der Elektrolyse wurde hierbei ebenfalls ein Lastfall mit erhéhten CAPEX gerechnet:
900 EUR/kW fuir PV und 1600 EUR/kW fiir Wind onshore, bei gleichen fixen Betriebskosten und Lebens-
dauern wie fir den Standardfall).

Wahrend die Wasserstoff-Kosten als Funktion des Schwellenwertes des Borsenstrompreises fiir den Fall
der Verwendung von Strom aus dem Markt zum Borsenstrompreis bereits vorgestellt wurden und in der
folgenden Abbildung nur noch einmal zum Vergleich dargestellt werden, zeigen die Wasserstoff-Kosten
bei Bertlicksichtigung der CAPEX und der fixen OPEX der Stromerzeugung ein ganzlich anderes Verhalten
bei steigenden Schwellenwerten fiir den Einsatz der Elektrolyse: sie steigen bei steigenden Schwellen-
werten nicht an, sondern bleiben nahezu konstant (bzw. verringern sich geringfligig). Das ist auch nicht
anders zu erwarten, weil der steigende Borsenstrompreis bei steigendem Schwellenwert bei einer reinen
Kostenbetrachtung der Stromerzeugung keine Rolle mehr spielt.
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Abb. 3: Wasserstoffkosten als Funktion des Schwellenwertes des Borsenstrompreises fiir den Durch-
schnitt der Jahre 2017 bis 2023 fiir Standard-CAPEX der Elektrolyse und fiir erhhte CAPEX, jeweils mit
Borsenstrompreis (helle Saulen) sowie fiir Standard-CAPEX und fiir erhohte CAPEX, jeweils fiir Elektro-
lyse und Stromerzeugung (dunkle Saulen).

Windpark mit 50,4 MW, PV-Park mit 25,2 MW an einem Netzverkniipfungspunkt mit Elektrolyse 17,5
MW.

Bei einer Kostenbetrachtung des Stromeinsatzes statt der Borsenpreisbetrachtung ist es gut moglich,
ohne wirtschaftliche Nachteile auch bei hoheren Bérsenstrompreisen Elektrolyse zu betreiben und damit
deutlich mehr Wasserstoff zu erzeugen. Aus Abb. 1 ist ersichtlich, dass bei einer Steigerung des Schwel-
lenwertes des Borsenstrompreises fiir die Elektrolyse von 80 % auf 140 % sich die Wasserstoffproduktion
von 769 t/a auf 1652 t/a steigert, zu sogar etwas geringeren Kosten.



Betrachtung des Netzbetriebs bei einer vorrangigen Elektrolyse

Bislang wurde nur untersucht, wie sich die Wasserstoffelektrolyse an einem Netzverkniipfungspunkt aus
Wind- und PV-Erzeugung darstellt, ohne die Einspeisung des nicht fir Elektrolyse genutzten Stroms in
das offentliche Netz zu betrachten. Das soll im Folgenden untersucht werden.

Hier wird wieder das System mit 7 Windkraftanlagen zu je 7,2 MW (also 50,4 MW Wind) sowie einer halb
so groRen PV-Anlage (25,2 MW) an einer Elektrolyseanlage mit 17,5 MW betrachtet. Es wird jetzt der
Einsatz der Elektrolyse bei Bérsenstrompreisen von 0 % bis 200 % des jeweiligen Jahresdurchschnittswer-
tes variiert. Als Netzkapazitat wird mit 17,5 MW gerechnet, die Netzkapazitat ist ebenfalls auf 17,5 MW
begrenzt.
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Abb. 4: Vollbenutzungsstunden fiir Elektrolyse und Netzbetrieb bei steigenden Preisschwellen fiir die
Elektrolyse. Windpark mit 7 Anlagen zu je 7,2 MW (50,4 MW), PV-Park mit 25,2 MW an einem Netzver-
knipfungspunkt mit Elektrolyse 17,5 MW sowie Netzanschluss mit 17,5 MW.

Bei einem Schwellenwert von 80 % als Anteil des jahrlichen Durchschnittts des Day-Ahead-
Stundenpreises an der Stromborse, der ja das (flache) Kostenoptimum darstellt, ergeben sich zwar
L,hur“ kngpp 2200 Vollbenutzungsstunden fir die Elektrolyse. Aber die Vollbenutzungsstunden des
Netzes sind mit knapp 4400 Stunden sehr hoch und wiirden zu einer sehr gilinstige Kostenstruktur fir die
Netznutzung fiihren. Allerdings wird das Bild dadurch etwas getriibt, dass die Abregelungsverluste, wie
der Berechnung zu entnehmen ist, mit 18,2 GWh der gesamten Stromerzeugung von 140,2 GWh
(entsprechend 12,6 %), nicht unbetrachtlich ist und aus dem System getragen werden musste.
Hervorzuheben ist aber auch, dass bei steigendem Schwellenwert und steigender Wasserstoffproduktion
die Abregelungsverluste sinken — bei einem Schwellenwert von 140 % auf 11,2 GWh, entsprechend

7,8 %. Auf der anderen Seite, bei ,Uberschussstrom” und dem Schwellenwert 0 betragen die
Abregelungsverluste 28,5 GWh, entsprechend 20,0 % der Erzeugung. Damit kann gezeigt werden, dass
die gemeinsame Nutzung eines Netzanschlusspunktes fiir Elektrolyse und Netzbetrieb bei hoher
Uberbauung die Abregelungsverluste erheblich vermindert und damit zur Systemeffizienz beitragt.



Natdirlich hat die hohe Auslastung des Netzbetriebs und damit korrespondierend der durchaus
bedeutsame Abregelungsverlust damit zu tun, dass hier die Begrenzung der Netzkapazitat auf den
gleichen Wert wie die Elektroysekapazitat gesetzt wurde. Deswegen soll im folgenden untersucht
werden, was sich fiir die Abregelungverluste ergibt, wenn man die Netzkapazitat gegenlber der
Elektroysekapazitat verdoppelt. Hierfiir wurde die GroRe der Uberbauung variiert — es wurden 6 bis 12
Windkraftanlagen zu je 7,2 MW mit jeweils halb so groRRer installierter PV-Kapazitat gewahlt, was zu
Wind-Uberbauungsfaktoren, bezogen auf die Elektroysekapazitit, zwischen 264,9 % und 493,7 % fiihrt.
Der obenstehend behandelte Fall mit 7 Windkraftanlagen korresponidert hierbei mit einer Wind-
Uberbauung von 288,0 %.
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Abb. 5: Vollbenutzungsstunden fiir Elektrolyse und Netzbetrieb bei steigender Uberbauung Wind
(bezogen auf Elektrolyseleistung 17,5 MW) und verdoppeltem Netzanschluss (35 MW) bei jeweils 80 %
Schwellenwert als Anteil des Borsenstrom-Durchschnittspreises (Kostenoptimum Elektrolyse).

Eine Uberbauung von 288,0 % ergibt sich bei einem Windpark mit 7 Anlagen zu je 7,2 MW (50,4 MW).
Dazu kommt ein PV-Park mit 25,2 MW, ein Netzverkniipfungspunkt mit Elektrolyse 17,5 MW sowie ein
Netzanschluss mit 35 MW.

Bei Uberbauung von 288 % Windleistung, gemessen an der Elektrolyseleistung, sind die Elektrolyse-Voll-
benutzungsstunden bei verdoppelter Netzanschlusskapazitat gleich (wie zu erwarten), die Vollbenut-
zungsstunden Netznutzung sinken von knapp 4400 h auf knapp 2900 h, die Verluste von 12,6 % auf sogar
nur 0,3 %. Mit einer stirkeren Uberbauung steigen sowohl Netznutzung als auch Abschaltverluste wieder

weiter an.

Daraus kann eine Systemoptimierung erfolgen: Wenn die Netzkosten fiir eine Auslastung von rund 2900
Vollbenutzungsstunden deutlich hoher sind als die Kostenersparnis aufgrund vermiedener Abschaltver-
luste, kénnte auch mit einer héheren Uberbauung gearbeitet werden. Mit 11 Windradern zu je 7,2 MW
(Wind-Uberbauung 452,6 %, gemessen an der Elektrolyseleistung), einer halb so groBen PV-Leistung und
einer Netzbegrenzung von 200 % der Elektrolysekapazitat steigt die Netzauslastung auf 4173 Vollbenut-
zungsstunden deutlich an, die Auslastung der Elektrolyse geringfligig auf 2409 Vollbenutzungsstunden,
wahrend von der Gesamterzeugung dieser Konstellation von 220,3 GWh insgesamt 43,1 GWh abgeregelt
werden mussen, was zu Abregelungsverlusten von 14,6 % flhrt.
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Dezentrale Wasserstoffproduktion auf Kosten des Netzbetriebs?

AbschlieRend soll verglichen werden, wie sich hohe Uberbauung bei kombinierter Wasserstoffproduk-
tion und Netznutzung im Vergleich zu reiner Netznutzung verhalt. Es geht also um die Frage, ob eine
glnstige lokale Wasserstoffproduktion auf Kosten der Netznutzung geht.

Dazu greifen wir auf ein Setting mit 8 Windkraftanlagen zu je 7,2 MW (zusammen also 57,6 MW) mit
halb so grofRer PV-Anlage (28,8 MW), einer Elektrolysekapazitdt von 17,5 MW sowie einer Netzkapazitat
von 35 MW zuriick.

Daraus resultiert eine Nutzung der Elektrolyse mit 2271 Vollbenutzungsstunden. Bei einem Wirkungs-
grad von rund 70 %, also dem Einsatz von 50 kWh Strom fiir die Erzeugung von einem Kilogramm Was-
serstoff ist darauf eine Jahresproduktion von 795 t/a zu erwarten, bei Wasserstoff-Kernkosten von 3,25
EUR/kg (unter Berticksichtigung des Borsenstrompreis fiir die Elektrolyse und von CAPEX fiir die Elektro-
lyse von 770 EUR/kW)

Gleichzeitig wird in das Stromnetz mit 3285 Vollbenutzungsstunden eingespeist, die Abschaltverluste be-
tragen 3,3% der gesamten Stromerzeugung des Wind-/PV-Parks.

Bei einem gleich groBen Wind-PV-Park, der ausschlieflich ins Stromnetz einspeist, und der eine Netzan-
schlussleistung von 46,1 MW aufweist (80 % der installierten Windleistung), erreicht man eine Netzaus-
lastung von 3300 Vollbenutzungsstunden und muss Abschaltverluste von 4,1 % hinnehmen — was sehr
gut mit der Netzauslastung und den Abschaltverlusten des vorstehenden Falls der kombinierten Wasser-
stoff-/Netznutzung korrespondiert. Daraus lasst sich folgern, dass eine ,,Kannibalisierung” der Netznut-
zung durch eine lokale Wasserstoffproduktion nicht vorliegt.

Vergleichbare Ergebnis erhalt man auch bei einem Vergleich mit sehr viel héherer Uberbauung. Das
zeigt, das auch dann eine , Kannibalisierung” der Netznutzung nicht stattfindet.

Man hat damit sehr grol3e Freiheitsgrade, eine geeignete Kombination von kostenoptimaler lokaler Was-
serstofferzeugung und Netznutzung mit hoher Auslastung zu finden, je nach den konkreten Beddrfnissen
und den Ergebnissen einer Netzmodellierung, die Auskunft iber die Kosten eines starkeren Netzausbaus
(bei weniger Abschaltverlusten) gibt und zur 6konomischen Systemoptimierung herangezogen werden
kann.

Fazit

Wenn im Einspeisepunkt der EE-Anlagen in das 6ffentliche Netz primar eine Wasserstoff-Elektrolyse be-
trieben wird (oder gleichwertig: industrielle Nutzung der EE-Erzeugung ohne Nutzung des 6ffentlichen
Netzes), kann mit weiter steigender Uberbauung auch die Einspeisung von EE-Strom in das &ffentliche
Netz mit hoher Auslastung betrieben werden

Eine lokale Wasserstofferzeugung ,kannibalisiert” dabei nicht die Auslastung des Stromnetzes fiir den
Teil der EE-Erzeugung, der nicht fir die Elektrolyse verwendet wird. Eine vergleichsweise kostenglinstige
lokale Wasserstofferzeugung findet also nicht auf Kosten eines dadurch unwirtschaftlicher werdenden
Netzbetriebs statt.

Damit ist auch in kiistenfernen Gebieten und ohne kurzfristig verfligbaren Anschluss an das Wasserstoff-
Kernnetz eine attraktive Moglichkeit fiir lokale Wasserstofferzeugung gegeben. Genauso ist es moglich,
eine dezidierte Stromnutzung aus lokalen erneuerbaren Quellen z.B. durch ein stromverbrauchendes Un-
ternehmen ohne Nutzung des 6ffentlichen Netzes und damit ohne Netzentgelte vorzusehen. ,,Ohne
Netzentgelte” trifft allerdings nur dann zu, wenn der Strombedarf des so versorgten Unternehmens
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ausschlieRBlich aus den EE-Anlagen gedeckt wird. Wenn erganzend ein Strombezug aus dem Netz erfolgen
soll, werden natirlich Netzentgelte fallig, die pro Kilowattstunde auch hoher ausfallen kbnnen, wenn
aufgrund einer atypischen Netznutzung hohere Kosten der Netznutzung zu verzeichnen sind.

Wie auch im Fall der Stromeinspeisung aus erneuerbaren Quellen in einem Netzverknipfungspunkt bei
hoher Uberbauung ohne Wasserstoffelektrolyse fallen auch bei einer lokalen Elektrolyse Abregelungs-
verluste an, die umso hoher sind, je héher die Uberbauung gewihlt wird und je héher folglich die Netz-
auslastung ist. Diese missen im Gesamtsystem finanziert werden und auch hier gilt, dass die Kosten der
Abregelung geringer sein miissen als die vermiedenen Kosten des Netzausbaus, weil das aufnehmende
Netz besser ausgelastet wird.

Es gibt weitere Systemgrenzen, die auf die hier hinzuweisen ist. Die gesetzlich normierte Ausweisung von
2 % der Landflachen in Deutschland fiir den Ausbau der Windenergie ist vor dem Hintergrund erfolgt, die
erforderliche Stromerzeugung aus Windenergie flr stromspezifische Zwecke sicherzustellen. Dazu ge-
hort die bisherige Stromnutzung von Haushalten, Industrie und Gewerbe, aber auch kiinftiger Strombe-
darf bei einer Ausweitung der Nutzung von Warmepumpen oder Elektroautos oder bei einem steigenden
Strombedarf durch die weitere Digitalisierung und die Nutzung von kiinstlicher Intelligenz. Nicht dazu
gehort eine ausgedehnte Erzeugung von Wasserstoff im Inland. Sollte dies geplant werden, miissten wei-
tere Flachen fiir den Ausbau der Windenergie erschlossen werden —und auch weitere Flachen fiir PV-
Anlagen, die in den Netzverknipfungspunkt der Windstromerzeugung einspeisen. Das ist aber durchaus
vorstellbar, denn die Kommunen sind jederzeit frei, liber eine kommunale Flachennutzungsplanung wei-
tere Flachen fiir den Ausbau der Windenergie zu sichern, die Uber die jeweils landesspezifischen Planun-
gen hinausgehen.

Die Wasserstoffmengen, die mit dem hier vorgestellten Vorgehen kostengtinstig im Binnenland erzeugt
werden kénnen, miissen in den Kontext der kiinftigen Bedarfs eingeordnet werden. In dem oben darge-
stellten Fall mit 7 groRen Windkraftanlagen, die 50,4 MW leisten, und einer PV-Anlage mit einer Leistung
von 25,2 MW kdnnen kostenglinstig rund 770 t Wasserstoff pro Jahr erzeugt werden, also pro Windkraft-
anlage der 7,2 MW-Klasse mit einer PV-Anlage von 3,6 MW gut 100 t pro Jahr. Der Energiegehalt von 100
t Wasserstoff entspricht 3340 MWh. Eine Gasturbine, die als Spitzenlastkraftwerk mit 1000 Vollbenut-
zungsstunden eingesetzt werden soll (Wirkungsgrad 30 %), kann mit der Energie, die in 100 t Wasserstoff
steckt, lediglich eine Leistung von 1 MW aufweisen. Das heiRt: eine EE-Anlage mit 7,2 MW Wind- und 3,6
MW PV-Leistung kann mit kostengiinstig erzeugtem Wasserstoff lediglich 1 MW Spitzenlast-Stromerzeu-
gung fiir 1000 Stunden pro Jahr abdecken.

Sinn macht die lokale Erzeugung von Wasserstoff vor allem dann, wenn es einen begrenzten lokalen, in-
dustriellen Wasserstoffbedarf gibt und der Anschluss an ein Wasserstoffnetz unabsehbar lange dauert.
Flr die Riickverstromung sind die dezentral erzeugbaren Wasserstoffmengen deutlich zu gering. Dafiir ist
das geplante Wasserstoffnetz unabdingbar.
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