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Zusammenfassung

Die Energiewende in Deutschland mit dem Ziel eines klimaneutralen Energiesys-
tems erfordert den massiven Ausbau erneuerbarer Energien. Mit einem steigenden
Anteil fluktuierender, erneuerbarer Erzeugung steigt auch der Bedarf an kurz-
und langfristigen Energiespeichern. Der wirtschaftliche Betrieb eines solchen des
Langzeitspeichers ist allerdings erwiinscht, um die Projektierung und den Bau
fir Speicherbetreiber attraktiv zu machen und komplizierte Anreizsysteme und

Subventionen zu vermeiden.

Ein bisher kaum beachtetes Konzept zur Langzeitspeicherung von elektrischer
Energie ist das Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk (HCAES), das untertigige
Salzkavernen zur Speicherung der Arbeitsgase Druckluft und Wasserstoff nutzt.
Das Konzept basiert auf dem Prinzip des Druckluftspeicherkraftwerks und nutzt
zuséatzlich die hohere Energiedichte von Wasserstoff aus, um hoéhere Speicherka-
pazitidten zu erreichen. Zur Bewertung der Wirtschaftlichkeit eines Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerks wird das Konzept zunéchst analysiert und mit anderen
Konzepten zur Speicherung von Druckluft oder Wasserstoff verglichen. Die optimale
Dimensionierung zur gleichzeitigen Teilnahme an mehreren Energieméarkten wird
anhand eines linearen Optimierungsmodells mit perfekter Prognose untersucht. Die
Ergebnisse der Dimensionierung werden im Anschluss hinsichtlich des Einflusses von
Betriebsrestriktionen mit einem gemischt-ganzzahligen linearen Optimierungsmodell
analysiert. Zusétzlich wird der Einfluss von Prognoseunsicherheiten im Rahmen

einer rollierenden Planung untersucht.

Zusammenfassend zeigen die Untersuchungen, dass ein Wasserstoff-Druckluftspei-
cherkraftwerk bereits heute und vor allem in Zukunft bei noch héheren Anteilen von
fluktuierenden, regenerativen Erzeugern gewinnbringend betrieben werden kann.
Voraussetzung ist neben der Wasserstoffspeicherung die zusétzliche Speicherung und
Nutzung von Druckluft mit integrierten Druckluftkompressor, da dadurch der Spei-
cherwirkungsgrad und Méglichkeit zur Erbringung negativer Regelenergie deutlich
verbessert wird. Ein Grofteil der jahrlichen Erlose des Speicherkraftwerks wird am

Day-Ahead-Markt erzielt, ein wirtschaftlicher Betrieb ist jedoch erst méglich, wenn



auch andere Energiemérkte, wie die Regelenergiemérkte, berticksichtigt werden.
Zukunftige Preisentwicklungen der anderen Energiemérkte fithren dazu, dass die
Gewinne des HCAES in Zukunft steigen, sodass das Speicherkraftwerk bereits heute
grofler dimensioniert werden konnte als aktuell notwendig. Ein profitabler Betrieb
ist auch im Hinblick auf einen schonenden Betrieb der thermischen Komponenten
moglich, allerdings nur, wenn die Strompreise mit geringem Fehler prognostiziert

werden.

Abstract

The energy transition in Germany with the goal of a climate-neutral energy system
requires the massive expansion of renewable energies. With an increasing share of
fluctuating, renewable generation, the need for short- and long-term energy storage
also increases significantly. The economic benefit of long-term storage is preferable
in order to make project planning and realization attractive for storage operators

and avoid complicated incentives and subsidies.

A concept for long-term storage of electrical energy that has not been conside-
red sufficiently in previous studies is the hydrogen compressed air energy storage
(HCAES) power plant, which uses underground salt caverns to store compressed
air and hydrogen. The concept is based on the principle of a diabatic compressed
air energy storage and additionally utilizes the higher energy density of hydrogen,
thus increasing the storage capacity of the HCAES. To evaluate the profitability of
a HCAES power plant, the concept was first analyzed and compared with other
concepts for storing compressed air or hydrogen in salt caverns. Optimal sizing
for simultaneous participation in multiple energy markets was then determined
using a linear optimization model with perfect forecasting. The results were sub-
sequently analyzed regarding the influence of operating constraints of the power
plant components using a mixed-integer linear optimization model. In addition,
the influence of forecast uncertainties was investigated in the context of a rolling

horizon optimization.
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In summary, the investigations show that a hydrogen compressed air storage power
plant can already be operated profitably today and especially in the future with
rising shares of renewable energy generation on the condition of storing and using
compressed air in addition to the hydrogen storage, as this significantly improves
the storage efficiency and the opportunity to provide negative control reserve. A
large part of the annual revenue is generated by participating in the day-ahead
market, but profitable operation is only possible if other energy markets, such as
the control reserve markets, are also taken into account. Future price developments
lead to increasing profit of the HCAES, which means that the hydrogen compressed
air storage power plant can already be sized larger than currently necessary. An
economic operation is also possible with regard to a preservatice operation of the
thermal power plant components if electricity prices are forecast with as little error

as possible.
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1 Einleitung

Die Energiewende fithrt zu einem Wandel von einem verbrauchsgefithrten zu ei-
nem erzeugungsgefiihrten Energiesystem. Die vermehrte Einspeisung von nicht
steuerbaren erneuerbaren Energien erhéht den Bedarf an flexiblen Lasten und
dynamisch betriebenen Lang- und Kurzzeitenergiespeichern. Abbildung 1.1 (a)
zeigt den Verlauf der Erzeugung aus erneuerbaren Energien und der Netzlast in
Deutschland in einer Woche im September 2022. Bisher decken konventionelle
Kraftwerke die Differenz zwischen erneuerbarer Erzeugung und Verbrauch. Sollte
die Klimaneutralitdt allerdings wie geplant bis 2045 erreicht werden, werden in
Deutschland keine fossilen Erzeugungsanlagen mehr in Betrieb sein und die Netzlast
sowie die Erzeugung aus erneuerbaren Energien steigt. In Abbildung 1.1 (b) ist
die Hochrechnung der gleichen Woche im September 2045 dargestellt basierend
auf Last- und Erzeugungsmengen aus einer Studie der Agora Energiewende [1].
Alleine in dieser Woche ergibt sich ein Energiemangel von 2.156 GWh und ein Ener-
gieiiberschuss von 5.168 GWh. Ein Grofteil der Residuallast sollte durch flexible
Lasten und Kurzzeitspeicher kompensiert werden. Kurzzeitspeicher zeichnen sich
durch eine Ausspeicherdauer von weniger als 24 h aus und umfassen u. a. Batterien
und Pumpspeicher [2, S. 41]. Doch vor allem fiir den Nettotiberschuss von tiber
3.000 GWh werden Langzeitspeicher benétigt, die eine Verschiebung der Erzeugung

iiber Wochen oder Monate ermdglichen.

Bereits fiir 2030 werden erhebliche Energietiberschiisse erwartet. Abbildung 1.2 zeigt
die Auswertung der prognostizierten Residuallast in Deutschland im Jahr 2030. Die
langste Periode mit Energietiberschuss ist ca. 10 Stunden lang mit iiber 60 GWh
Uberschuss, die gespeichert werden miissen, um sie zu einem spéteren Zeitpunkt
zu nutzen, wenn die Netzlast grofler ist als die EE-Erzeugung. Zu den weiteren

Einflussfaktoren des Speicherbedarfs im zukiinftigen Energiesystem gehoren, neben
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Abbildung 1.1: Verlauf der Erzeugung aus erneuerbaren Energien und der Netzlast
(a) fir eine Beispielwoche im September 2022 und (b) Hochrechnung
fiir dieselbe Woche im Jahr 2045 basierend auf prognostizierten
installierten Leistungen [1] (Zeitverlauf: [3]).

der installierten Leistung von erneuerbaren Energien, auch Prognosefehler, System-
dienstleistungsbedarf und Energieaustausch mit europaischen Nachbarstaaten [2,
Kapitel 3].

Energiespeicher konnen durch verschiedene Mechanismen zur Systemstabilitit des
Energiesystems beitragen. Hierzu gehoren sowohl der Ausgleich von fluktuierender
Einspeisung und die Verringerung von Erzeugungs- und Lastspitzen als auch die
Frequenz- und Spannungshaltung und die Schwarzstartfahigkeit [5]. Der Einsatz
von elektrischen Speichern steht allerdings in Konkurrenz zu anderen Flexibilitats-
optionen, wie Netzausbau, flexible Erzeugung, Lastmanagement und Abregelung.
Zusétzlich tragt die Sektorenkopplung mafigeblich zur Reduzierung des elektrischen
Speicherbedarfs bei [6]. Es gibt eine Reihe von Studien, die das zukiinftige, klimaf-
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Abbildung 1.2: Abschétzung der Stromiberschiisse und -méngel in Deutschland im
Jahr 2030 [4].

reundliche bzw. klimaneutrale Energiesystem skizzieren und den Speicherbedarf

prognostizieren.

« Die Speicherstudie der Agora Energiewende [7] gibt an, dass fiir eine Energie-
versorgung, die zu 90 % auf Erneuerbaren basiert, ein System mit 7GW bzw.
28 GWh an Kurzzeitspeichern und 16 GW bzw. 12 TWh an Langzeitspeichern
volkswirtschaftlich optimal ist.

« Eine Studie der Energy Watch Group [8] nennt einen Speicherbedarf zwischen
20 TWh und 40 TWh, um den Stromsektor vollstandig zu dekarbonisieren.
Hiervon entféllt der iberwiegende Teil auf Langzeitspeicher und nur ein kleiner

Anteil auf Kurzzeitspeicher.

+ Die Energiespeicher-Studie des VDE [9] nennt einen Speicherbedarf von 35 GW
bzw. 184 GWh an Kurzzeitspeichern und 68 GW bzw. 26 TWh Langzeitspei-
cher fir eine klimaneutrale Versorgung bis 2050.
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« Die Studie der Agora Energiewende zur Klimaneutralitiat Deutschlands [1] [10]
gibt an, dass bis 2045 insgesamt 184 GW elektrochemische Speicher und 7 GW
Pumpspeicher benétigt werden. Zusétzlich soll es 50 GW flexibel betriebene
Elektrolyseure und 73 GW Gaskraftwerke geben, die mit Wasserstoff betrieben

werden.

¢ Die Studie zum klimaneutralen Energiesystem vom Fraunhofer-Institut fir
Solare Energiesysteme [11] [12] nennt einen Speicherbedarf von 227 GWh an
Kurzzeitspeichern fiir eine klimaneutrale Energieversorgung im Jahr 2045. Je
nach Szenario werden bis 2045 20 GW bis 160 GW Elektrolyse bendtigt, um
Wasserstoff zur Umwandlung in gasférmige und fliissige Brennstoffe und zur

Wiérmeversorgung zu erzeugen.

Es wird deutlich, dass der Untersuchungsrahmen und der prognostizierte Speicher-
bedarf im zukiinftigen Energiesystem innerhalb der Studien sehr unterschiedlich ist.
Ein gemeinsames Ergebnis ist jedoch, dass der Speicherbedarf mit einem steigen-
den Anteil erneuerbarer Energien am Endenergieverbrauch steigen wird und dass
Wasserstoff eine zentrale Rolle als Langzeitspeicher im zukiinftigen Energiesystem
spielen wird. Alle genannten Studien untersuchen die volkswirtschaftliche Kosten-
minimierung des zukiinftigen Energiesystems. Das volkswirtschaftliche Optimum
entspricht allerdings nicht automatisch der betriebswirtschaftlichen Gewinnma-
ximierung fir den Betreiber des Speichers. In einem zukiinftigen Energiesystem
ergibt sich somit die Fragestellung, ob der Einsatz eines Speichers fiir den Be-
treiber profitabel ist. Diese Fragestellung ist fur Langzeitspeicher aufgrund von
hohen Investitionskosten besonders relevant. Eine gewinnbringende Betriebsfithrung
erhoht die Attraktivitdt der Projektierung und vermeidet auflerdem die Notwen-
digkeit von komplizierten Anreizsystemen oder Subventionen. Die Analyse der
Wirtschaftlichkeit von Langzeitspeichern gliedert sich in mehrere Aspekte, die sich
zusétzlich gegenseitig beeinflussen (vgl. [13]): die Kosten fiir Energiespeicher, die
optimale Speicherauslegung und der optimale Speicherbetrieb in Abhéangigkeit von

verschiedenen Szenarien.

Fir die langfristige Speicherung von elektrischer Energie bieten sich untertagige

Salzkavernen an, die vor allem in Norddeutschland in ausreichender Menge vorkom-



men. Salzkavernen werden derzeit vorrangig zur Erdgas- und Erdél-Speicherung
genutzt, sie eignen sich aber auch zur Speicherung von Druckluft oder Wasser-
stoff. Kavernen-basierte Speicherkraftwerke haben gegeniiber Kurzzeitspeichern
wie Batterien den Vorteil, dass die Ein- und Ausspeicherleistung nicht von der
Speicherkapazitat der Kaverne abhéngt. In Niedersachsen wird schon seit 1978 ein
Druckluftspeicherkraftwerk betrieben, das eine Salzkaverne zur Speicherung der
Druckluft nutzt.

Die Speicherung von elektrischer Energie mithilfe von diabaten oder adiabaten
Druckluftspeichern ist seit vielen Jahren Gegenstand der Forschung. Budt at al. [14]
klassifizieren und vergleichen verschiedene Druckluftspeicherkonzepte, einschlieflich
diabater, adiabater und isothermischer Speicherung, mit dem Fokus auf Exergie. In
einer Studie von Succar et al. [15] heifit es, dass die Kombination von Windkraftanla-
gen und einem Druckluftspeicherkraftwerk Investitionskosten in einer Hohe aufweist,
die mit anderen Grundlastkraftwerken mit geringen Emissionen vergleichbar sind.
Das Forschungsprojekt ADELE-ING [16] zeigt, dass die theoretischen Investiti-
onskosten von adiabaten Druckluftspeicherkraftwerken, die bisher nicht realisiert
wurden, auf dem gleichen Niveau liegen wie die von Pumpspeicherkraftwerken.
Bullough et al. [17] kommen zu dem Schluss, dass ein adiabates Druckluftspeicher-
kraftwerk die Integration von fluktuierendem Windstrom in das Energiesystem
verbessert und die Windenergieausnutzung erhoht. Nabil et al. [18] fiigen der Liste
der moglichen Anwendungen von Druckluftspeicherkraftwerken neben der Integra-
tion von erneuerbaren Stromerzeugungsanlagen, auch Spitzenlastabdeckung und
Demand-Side-Management hinzu. Lund et al. [19] fithren eine volkswirtschaftliche
Analyse eines Druckluftspeicherkraftwerks durch mit dem Fazit, dass das Druckluft-
speicherkraftwerk weniger attraktiv ist als andere Ansétze zum Lastausgleich. Drury
et al. [20] stellen fest, dass die Teilnahme an Energie- und Regelleistungsmérkten
diabate Druckluftspeicherkraftwerke je nach Marktdesign profitabel machen kann,
adiabate Druckluftspeicherkraftwerke jedoch weitere Erlosmoglichkeiten brauchen.
Die betriebswirtschaftliche Analyse von Lund et al. [21] zeigt, dass die Umsetz-
barkeit von Druckluftspeicherkraftwerken stark von der Struktur der Méarkte fiir

Systemdienstleistungen abhangt.

t
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Der Vergleich von (adiabaten) Druckluftspeicherkraftwerken mit anderen Spei-
cherkraftwerkskonzepten ist ebenfalls Gegenstand aktueller Forschungen. Hierbei
steht vor allem das Wasserstoff-Speicherkraftwerk im Fokus: Wasserstoff wird mit
elektrischer Energie produziert, in untertiagigen Salzkavernen gespeichert und zu
einem spateren Zeitpunkt zuriick in elektrische Energie umgewandelt. Der Vergleich
von Wasserstoff-Speicherkraftwerken mit anderen Speichertechnologien beschrankt
sich allerdings bisher auf techno-6konomische Parameter. Klumpp [22] vergleicht
Pumpspeicherkraftwerke, adiabate Druckluftspeicher und Wasserstoffspeicher auf
der Grundlage von Effizienz, Speicherkapazitdt und spezifischen Investitionskosten.
AlShafi und Bicer [23] analysieren mehrere Energiespeicherkonzepte mit nur 100 kW
Entladeleistung wie Pumpspeicher, Druckluft, Wasserstoff und Batterien auf der
Grundlage der Energie- und Exergieeffizienz. Schmidt et al. [24] prognostizieren die
zukinftigen Speicherkosten fiir Pumpspeicher, Druckluft, Schwungrad, verschiedene
Batterietechnologien, Wasserstoff und Superkondensatoren. Yu et al. [25] fithren
einen Vergleich von Pumpspeicherkraftwerken, Druckluftspeichern, Wasserstoffspei-
chern und Wérmespeichern zur Verbesserung der Integration von Windenergie
durch. Zakeri et al. [26] machen eine vergleichende Lebenszykluskostenrechnung von
elektrischen Energiespeichersystemen wie Pumpspeicher, Druckluft, Batterien und
Wasserstoff. Pérez et al. [27] fithren eine Lebenszyklusanalyse von grofitechnischen
unterirdischen Speicherkonzepten durch. Der Kohlenstoffdioxid-FuBBabdruck von
Energiespeicherkonzepten einschliefllich Wasserstoff, Druckluft und Batterien wird
von Mostert et al. in [28] berechnet. Astiaso Garcia at al. [29] analysieren das Poten-
zial der Wasserstoffspeicherung in Europa auf der Grundlage potenzieller Standorte,

itberschiissiger erneuerbarer Energie und rechtlicher Rahmenbedingungen.

Vor diesem Hintergrund ist das Prinzip des Wasserstoff-Druckluft-Speicherkraftwerks
von hoher Relevanz, da durch die kombinierte Speicherung von Druckluft und Was-
serstoff direkte COq-Emissionen vermieden werden. Das hier untersuchte Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerk ist allerdings ein neuartiges Konzept, das in bisherigen
Vergleichen in der Literatur nicht berticksichtigt wird. Es basiert auf dem Prin-
zip des diabaten Druckluftspeicherkraftwerks, das um eine Elektrolyse und einen
Wasserstoffspeicher erweitert wird. Der Wasserstoff wird im Generatorbetrieb ge-

nutzt, um die Druckluft vor der Entspannung zu erwédrmen. Hierdurch wird im



Vergleich zum klassischen Druckluftspeicherkraftwerk die Nutzung von Erdgas
vermieden. Das Konzept weist auflerdem eine deutlich héhere Speicherkapazitét
auf als das klassische Druckluftspeicherkraftwerk und einen héheren Wirkungsgrad
als ein Wasserstoff-Speicherkraftwerk. Bisherige Untersuchungen zum Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerk beschranken sich zum Einen auf den Vergleich mit einem
diabaten und adiabaten Druckluftspeicherkraftwerk von Safaei [30] und Kaiser [31]
anhand des (exergetischen) Wirkungsgrads. Zum Anderen wird von der Autorin der
vorliegenden Arbeit die Ergénzung des Druckluftspeicherkraftwerks Huntorf um
eine Elektrolyse und einen Wasserstoffspeicher im Rahmen des Forschungsprojekt
Huntorf 2020 in [32] untersucht.

Kern der folgenden Untersuchungen ist die Fragestellung, ob ein Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerk unter heutigen und zukiinftigen Marktbedingungen
gewinnbringend betrieben werden kann. Die Beantwortung dieser Frage wird durch

verschiedene Aspekte beeinflusst:

« Konzeptionierung: Die Anzahl Kompressor- und Turbinenstufen sowie Betrieb-
sparameter wie Druck und Temperatur haben Einfluss auf die Speicherkapazi-
tét, die Brennstoffausnutzung und den Wirkungsgrad des Speicherkraftwerks.

« Optimale Dimensionierung: Die Dimensionierung der Kraftwerkskompo-
nenten hinsichtlich Nennleistung und Speicherkapazitdt innerhalb geeigneter
Grenzen beeinflusst sowohl die Erlésoptionen an verschiedenen Energieméarkten
als auch die Investitionskosten.

« Einfluss zukiinftiger Marktentwicklungen: Die Energiemérkte unterliegen im
Rahmen der Energiewende weitreichenden Anderungen, die die Erlésoptionen
des Speicherkraftwerks beeinflussen.

o Optimale Betriebsfiihrung: Teillastverhalten und Startkosten der Speicher-
kraftwerkskomponenten beeinflussen die optimale Betriebsfithrung. Ein be-
grenzter Prognosehorizont sowie Prognosefehler reduzieren zusétzlich die Erlose
des Speicherkraftwerks.

o Vergleich: Die Bewertung der Ergebnisse erfolgt im Vergleich zu anderen

Speicherkraftwerkskonzepten zur Langzeitspeicherung von elektrischer Energie.
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Ein potentiell gewinnbringender Betrieb des Wasserstoff-Druckluftspeicherkraft-
werks fithrt dazu, dass auch heute schon solche Projekte geplant und umgesetzt
werden, die im Rahmen der fortschreitenden Energiewende in Zukunft aus syste-
mischer Sicht unerlésslich sind. Andernfalls miissen gegebenenfalls Subventionen
oder Anreizsysteme genutzt werden, um den rechtzeitigen Bau von notwendigen

Langzeitspeichern zu garantieren.

1.1 Grundlagen der Modellierung

Die Betriebsfiihrung von Speicherkraftwerken ist komplex. Im Gegensatz zu reinen
Erzeugungsanlagen, deren Leistung nur vom Dargebot der Primérenergie abhingt,
ist der aktuelle und zukiinftige Betrieb eines Speichers durch den Speicherinhalt
begrenzt. Der Speicherinhalt wiederum ergibt sich aus dem Betrieb in der Vergan-

genheit. Es gibt verschiedene Ansétze zur Modellierung von Speicher [13]:

« Atemporale Modelle simulieren den Effekt eines Speichers auf das System,
ohne die ein- und ausgespeicherte Energie zu berechnen.

« Modelle mit perfekter Prognose nutzen verschiedene Algorithmen, um den
Betrieb des Speichers unter perfekten Bedingungen zu simulieren. Obwohl die
in der Realitdt auftretenden Unsicherheiten, z. B. beim Strompreis, hiermit
nicht abgebildet werden konnen, eignen sich diese Modelle zur Abschitzung
des maximal moglichen Nutzens des Speichers.

« Modelle mit unsicherer Prognose bilden die Realitdt in der Hinsicht besser
ab, dass sie von unsichereren zukiinftigen Bedingungen, z. B. hinsichtlich des
Strompreises, ausgehen. Die Algorithmen sind héufig so aufgebaut, dass der
optimale Speicherbetrieb zum jetzigen Zeitpunkt anhand von Prognosen fir
einen gewissen Zeitraum in der Zukunft bestimmt wird und die Berechnung
fiir die kommenden Zeitpunkte wiederholt wird.

« Strategische Betriebsmodelle berticksichtigen den Effekt des Speicherbetriebs

auf den Markt bzw. das Energiesystem und sind dadurch sehr komplex.



1.1 Grundlagen der Modellierung

Modelle mit perfekter und unsicherer Prognose werden héufig als mathematische
Optimierungsprobleme formuliert. Die mathematische Optimierung wird seit Be-
ginn der Digitalisierung der Energiewirtschaft fir die Kraftwerkseinsatzplanung
eingesetzt [33]. Hierbei gibt es verschiedene Zielsetzungen, die die Komplexitét
und den Zeithorizont der Optimierung beeinflussen, wie beispielsweise die Kraft-
werkszubauplanung, die Revisionsplanung und die Kraftwerkseinsatzplanung. Die
Einsatzplanung kann fiir einen Kraftwerkspark oder ein einzelnes Kraftwerk erfol-
gen. Bei der Einsatzplanung eines Kraftwerksparks beschreibt die Zielfunktion die
Minimierung der Stromgestehungskosten des gesamten Kraftwerksparks. Bei der
Einsatzplanung eines einzelnen Kraftwerks steht haufig die Gewinnmaximierung im
Vordergrund [34].

Die lineare Optimierung oder auch lineare Programmierung (LP) ist eine Unterka-
tegorie der mathematischen Optimierung. Sie beschreibt die Identifizierung eines
Minimums oder Maximums einer linearen Zielfunktion in Bezug auf eine Reihe
von linearen Nebenbedingungen. Die Nebenbedingungen kénnen mit Gleichungen,

Ungleichungen oder Grenzen dargestellt werden [33, S. 14f].

Eine Erweiterung der linearen Programmierung ist die gemischt-ganzzahlige lineare
Programmierung (engl. mized integer linear programming, MILP). Hierbei sind alle
oder einige der Zielvariablen ganzzahlig oder binadr, wodurch nicht-lineare Zusam-
menhénge wie Null-Eins-Entscheidungen oder schrittweise lineare Zusammenhénge
dargestellt werden kénnen. Ein Vorteil der linearen Programmierung gegeniiber
der gemischt-ganzzahligen linearen Optimierung ist, dass die Losungszeit lediglich
polynominal mit der Komplexitit des Problems steigt. Bei MILP-Modellen steigt
die Rechenzeit exponentiell mit der Problemgréfie [33, S. 151].

Die im Folgenden beschriebenen Modelle wurden in Matlab R2020b implementiert
und mit der Matlab Toolbox CPLEX Optimization Studio 12.10 von IBM gelost.
CPLEX verwendet vornehmlich das Simplex-Verfahren zur Lésung von linearen Op-
timierungsproblemen und das Branch-and-Cut-Verfahren fiir gemischt-ganzzahlige

lineare Optimierungsprobleme [35].
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1.2 Aufbau der Arbeit

Die vorliegende Arbeit ist in drei Teile aufgeteilt. Teil A beinhaltet die Entwicklung,
Parametrierung und den Vergleich verschiedener (neuartiger) Speicherkraftwerkskon-
zepte. In Teil B steht die Dimensionierung von ausgewéhlten Speicherkraftwerken
anhand der installierten Leistungen und Speicherkapazitaten im Vordergrund. Die
Ergebnisse werden in Teil C verwendet, um die optimale Betriebsfithrung des

Speicherkraftwerks zu untersuchen.

Teil A: Konzeptionierung, Parametrierung und Vergleich von Speicherkraftwer-
ken In Kapitel 2 werden fiinf Speicherkraftwerkskonzepte entwickelt basierend auf
der Speicherung von Wasserstoff und Druckluft in untertédgigen Salzkavernen. Der
Vergleich der Konzepte erfolgt in Kapitel 3 anhand der techno-6konomischen Krite-
rien Wirkungsgrad, Speicherkapazitit, Investitionskosten, Technology Readiness
Level (TRL), Speicherverluste, Flachen- und Ressourcenbedarf sowie Entwicklungs-
potential. Fir jedes Kriterium wird eine Rangfolge der Konzepte mithilfe eines

paarweisen Vergleichs erstellt.

Teil B: Dimensionierung von Speicherkraftwerken Die erste Stufe der Modellie-
rung umfasst ein vereinfachtes Modell eines Speicherkraftwerks basierend auf der
Gewinnmaximierung an verschiedenen Energiemérkten. Das Ergebnis ist die opti-
male Dimensionierung des Speicherkraftwerks (Nennleistungen der Komponenten
und Speicherkapazitit der Salzkavernen), wobei Investitionskosten und variablen
Betriebskosten den Erlosen gegeniibergestellt werden. Es handelt sich um ein linea-
res Optimierungsprogramm mit perfekter Prognose, somit stellen die Ergebnisse der
Gewinnmaximierung eine theoretische Obergrenze dar. Die Modellierung erfolgt fiir
das Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk und das Wasserstoff-Speicherkraftwerk
mit Gasturbine aus Teil A. Anhand von historischen Preis- und Einspeisedaten
wird ein Basisjahr aus den Jahren 2015 bis 2021 gewéhlt, auf dessen Grundlagen
die Eingangsdaten variiert werden, um den Einfluss zukiinftiger Preisentwicklungen

auf die Dimensionierung des Kraftwerks zu untersuchen. Zum Schluss wird die
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1.2 Aufbau der Arbeit

optimale Dimensionierung des Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks anhand von
drei Preisszenarien ermittelt. Hinsichtlich des Aufbaus wird in Kapitel 4 das lineare
Optimierungsproblem beschrieben und in Kapitel 5 werden die Ergebnisse der
Optimierung der Dimensionierung fiir verschiedene Eingangsparameter analysiert

und zum Abschluss zusammengefasst.

Teil C: Betriebsfiihrung von Speicherkraftwerken Die zweite Stufe der Mo-
dellierung umfasst in Kapitel 6 ein detailliertes Optimierungsmodell zur Analyse
der Betriebsfithrung des Speicherkraftwerks aus Teil B. Das Optimierungsmodell
wird als gemischt-ganzzahliges lineares Programm modelliert und umfasst Kraft-
werksdetails wie Teillastverhalten und Startkosten. Zusétzlich wird in Kapitel 7
die Betriebsfiihrung des Kraftwerks mit einer rollierenden Planung untersucht.
Bei der rollierenden Planung wird der optimale Betrieb des Speichers zu einem
bestimmen Zeitpunkt bestimmt, wobei zukiinftige Entwicklungen innerhalb eines
Prognosehorizonts bekannt sind und die Berechnungen fiir einen vordefinierten
Entscheidungshorizont periodisch wiederholt werden. Hierbei werden begrenzte und
Prognosehorizonte und Prognosefehler an den Energiemérkten berticksichtigt. Es
handelt sich bei dem Modell im Teil B um ein Modell mit unsicherer Prognose.

Zum Schluss gibt Kapitel 8 eine Zusammenfassung aller Ergebnisse.
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2 Grundlagen der Speicherung von
elektrischer Energie in Form von Druckluft
und Wasserstoff

Fiir die langfristige Speicherung von elektrischer Energie bieten sich untertédgige
Salzkavernen an, wofiir die geologischen Voraussetzungen vor allem in Norddeutsch-
land aufgrund der vorhandenen Salzvorkommen ideal sind. Salzkavernen werden
derzeit vorrangig zur Erdgas- und Erdol-Speicherung genutzt, sie eignen sich aber
auch zur Speicherung von COs-neutralen Gasen wie Druckluft und Wasserstoff
[36].

2.1 Speicherkraftwerkskonzepte

2.1.1 Druckluftspeicherkraftwerk

Ein Druckluftspeicherkraftwerk nutzt die mechanische Energie von Druckluft zur
Energiespeicherung. Es besteht, dhnlich wie ein Gasturbinenkraftwerk, aus einem
Kompressor, einer Brennkammer, einer Gasturbine und einer Synchronmaschine,
zusétzlich umfasst ein solches Kraftwerk aber auch einen Druckluftspeicher. Hier-
durch ist der Verbrauch und die Erzeugung von elektrischer Energie zeitlich getrennt
moglich. Das Blockschaltbild dieses Konzepts ist in Abbildung 2.1 (a) dargestellt.
Im Motorbetrieb wird elektrische Energie genutzt, um Umgebungsluft zu verdich-
ten und zu speichern. Im Generatorbetrieb wird die komprimierte Luft durch die

Verbrennung von Erdgas wieder erwdrmt und anschliefend in einer Turbine auf



2 Grundlagen der Speicherung von elektrischer Energie in Form von Druckluft und
Wasserstoff

Umgebungsdruck entspannt, wobei die elektrische Energie in das Netz gespeist wird.
Die Synchronmaschine arbeitet als Motor oder Generator, indem sie entweder von
der Turbine (Laden) oder dem Kompressor (Entladen) abgekoppelt wird [37]. Bei
diesem Prinzip handelt es sich um ein diabates Druckluftspeicherkraftwerk, da die

bei der Kompression anfallende Warme nicht gespeichert oder genutzt wird.

(a) Druckluftspeicherkraftwerk (b) adiabates Druckluftspeicherkraftwerk

% Abgas Luft

"’H"" M/G

N> ‘

A
Warmespeicher f—
Luft Luft

Erdgas

11l
,,,+|,,,
L]

Druckluft

Abbildung 2.1: Prinzip (a) eines diabaten Druckluftspeicherkraftwerks und (b) eines
adiabaten Druckluftspeicherkraftwerks.

Weltweit wurden bisher nur zwei Druckluftspeicherkraftwerke in Betrieb genommen:
in Huntorf (Niedersachsen) und MacIntosh (USA) [14]. Das Speicherkraftwerk in
Huntorf wurde 1978 gebaut und hat zwei Turbinenstufen mit einer Nennleistung von
321 MW im Generatorbetrieb. Die Entladedauer betragt etwa 8 h bei Nennleistung
fiir einen vollstdndigen Entladezyklus. Im Motorbetrieb weist das Kraftwerk vier
Kompressorstufen auf und 14dt rund 24 Stunden lang mit 68 MW [38]. Die kompri-
mierte Luft wird in zwei untertdgigen Salzkavernen gespeichert, deren kombiniertes
Volumen 310.000 m? betréigt. Die Kavernen arbeiten in einem Druckbereich von 43
bis 70 bar [14]. Der Wirkungsgrad wird mit 42 % angegeben [2, S. 462].
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2.1 Speicherkraftwerkskonzepte

Eine Weiterentwicklung des Kraftwerks Huntorf stellt das Druckluftspeicherkraft-
werk in MacIntosh (Alabama, USA) dar, das 1991 in Betrieb genommen wurde. Der
grofite Unterschied ist der Abgasrekuperator, der die Abwérme des Abgases nach
der Niederdruckturbine nutzt, um die Druckluft vor der Hochdruckbrennkammer
vorzuwarmen. Das CAES-Kraftwerk in MacIntosh hat drei Kompressorstufen und
vier Turbinenstufen und weist einen Speicherwirkungsgrad von 54 % auf. Die Salz-
kaverne ist mit 538.000 m? deutlich grofer als in Huntorf, die Ausspeicherleistung
liegt jedoch nur bei 110 MW. [2, S. 459ff]

Adiabates Druckluftspeicherkraftwerk Das klassische Druckluftspeicherkraft-
werks weist in der heutigen Zeit einen entscheidenden Nachteil auf: Durch die
Verwendung von Erdgas fallen Treibhausgasemissionen an. Eine Alternative dazu
stellt das Prinzip des adiabaten Druckluftspeicherkraftwerks dar, dessen Block-
schaltbild in Abbildung 2.1 (b) dargestellt ist. Bei diesem Kraftwerkskonzept wird
die Wérme, die bei der Kompression der Luft anfallt, in einem Warmespeicher
gespeichert und der Luft vor Turbineneintritt wieder zugefithrt, sodass theoretisch
kein Brennstoffbedarf besteht [2, S. 4651f].

Theoretische Untersuchungen zeigen, dass mit diesem Konzept Wirkungsgrade bis
70 % realisiert werden konnen, wobei im Wéarmespeicher Temperaturen von bis
zu 600 °C erreicht werden [2, S. 468f]. Die Untersuchungen im Rahmen der For-
schungsprojekte ADELE und ADELE-ING zeigten die grundsétzliche Machbarkeit
dieses Konzepts. Allerdings fiihrte die Analyse der Wirtschaftlichkeit dazu, dass der
Aufbau einer Pilotanlage nicht wie geplant durchgefithrt wurde [16]. Bisher wurden
nur vereinzelte Pilotanlagen auf Basis eines teil-adiabten Betriebs umgesetzt, wie
z.B. im Herbst 2022 in China [39]. Die Griinde dafiir sind laut Barbour et al.
[40] unter anderem Schwierigkeiten bei der Nutzung herkémmlicher Komponenten,
die Unterschiatzung der Systemkomplexitéit und irrefithrende Angaben von nicht

konsolidierten Wirkungsgraden in der Literatur.
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2 Grundlagen der Speicherung von elektrischer Energie in Form von Druckluft und
Wasserstoff

2.1.2 Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk

Eine neuartige Alternative, ein Druckluftspeicherkraftwerk in eine COq-freie Be-
triebsweise zu {iberfithren, ist die Verwendung von Wasserstoff statt Erdgas zur
Erwarmung der verdichteten Luft vor der Entspannung. Um einen COs-freien Be-
trieb zu gewahrleisten, muss die Produktion von Wasserstoft ebenfalls regenerativ
erfolgen. Hierfiir eignet sich vor allem die Wasser-Elektrolyse. Fiir die Speicherung
von Wasserstoff bieten sich, analog zur Druckluftspeicherung, untertagige Salzkaver-
nen an. Das Blockschaltbild ist in Abbildung 2.2 dargestellt. Im Motorbetrieb wird
entweder Umgebungsluft verdichtet oder Wasserstoff produziert und verdichtet. Im
Generatorbetrieb wird die Druckluft in einer Brennkammer durch die Verbrennung
des Wasserstoffs erwdrmt, um anschliefend in einer Turbine entspannt zu werden.

Beim Abgas handelt es sich somit um Wasserdampf.

Abgas

Druckluft Wasserstoff

Abbildung 2.2: Prinzip des neuartigen Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks.

Das Konzept des Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks wird in der Forschung bis-
her kaum beachtet. Lediglich die Forschungsprojekte Huntorf 2020 und Hs-ReNoWe

untersuchen die Uberfiihrung des vorhandenen diabaten Druckluftspeicherkraft-
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2.1 Speicherkraftwerkskonzepte

werks Huntorf in Niedersachsen in eine COs-arme Betriebsweise durch den Einsatz

von Wasserstoff im Riickverstromungspfad [41].

2.1.3 Wasserstoffspeicherkraftwerk

Das Prinzip eines Wasserstoffspeicherkraftwerks lasst sich unter dem Begriff Power-
to-Gas-to-Power einordnen. Im Ladebetrieb wird elektrische Energie mittels Elek-
trolyse in chemische Energie umgewandelt und in Form von Wasserstoff gespeichert.
Im Generatorbetrieb wird die im Wasserstoff gespeicherte chemische Energie wieder
in elektrische Energie umgewandelt. Zur Riickverstromung eignen sich Gasturbinen-
kraftwerke, Gas- und Dampfkraftwerke, Blockheizkraftwerke und Brennstoffzellen [2,
S. 390ff]. Abbildung 2.3 zeigt das Blockschaltbild eines Wasserstoffspeicherkraftwerks

mit Gasturbine (a) oder Brennstoffzelle (b) im Riickverstromungspfad.

(a) Wasserstoffspeicherkraftwerk (b) Wasserstoffspeicherkraftwerk
mit Gasturbine mit Brennstoffzelle

R D
—

~ ~

Ho H:

Abbildung 2.3: Prinzip eines Wasserstoffspeicherkraftwerks (a) mit Gasturbine und
(b) mit Brennstoffzelle.
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Bestehende Gaskraftwerke konnen grundsétzlich auf die Verbrennung von Wasser-
stoff umgeriistet werden und bei der Kombination mit einem Elektrolysesystem und
einem Wasserstoff-Speicher zu einem Wasserstoffspeicherkraftwerk weiterentwickelt
werden. Es gibt auBerdem die Moglichkeit, den Wasserstoff zu methanisieren und das
gewonnene Methan ins vorhandene Erdgasnetz einzuspeisen oder in einer klassischen
Gasturbine zu nutzen. Auflerdem kann der Wasserstoff zusétzlich oder stattdessen
zu direkte Warmegewinnung oder zur Nutzung im Verkehrssektor verwendet werden.
Da es sich hierbei allerdings nicht um elektrische Energiespeicher handelt, sind

diese Aspekte nicht Teil der hier durchgefithrten Untersuchungen.

2.2 Komponenten der Speicherkraftwerke

2.2.1 Salzkavernen

Wasserstoff- und Druckluftspeicherkraftwerke nutzen Salzkavernen zur Speicherung
der Arbeitsgase. Salzkavernen sind kiinstlich erzeugte Hohlraume im Untergrund,
die durch die Aussolung von vorhandenen Salinarstrukturen nutzbar gemacht
werden. Sie eignen sich gut fiir die Speicherung von grofien Mengen Druckluft oder
Wasserstoff, da sie eine hohe Speicherkapazititen sowie eine hohe Dichtheit, auch

bei Betrieb mit Wasserstoff, und vernachléssigbare Speicherverluste aufweisen [7].

Salzkavernen werden heutzutage vor allem zur Speicherung von fliissigen und
gasformigen Kohlenwasserstoffen verwendet. Derzeit sind in Deutschland ca. 350
Kavernen in Betrieb [42, S. 317]. Daneben kommen insgesamt 269 Salzstrukturen fiir
die Speicherung von Druckluft oder Wasserstoff infrage, von denen ein Teil bereits
ausgesolt ist. Das entspricht einer Speicherkapazitdt von 1.600 TWhyy, bezogen
auf das Arbeitsgasvolumen von Wasserstoff [36, S. 173]. Durch die spezifischen
Eigenschaften des Wasserstoffs, wie Reaktivitdt und Fliichtigkeit, weichen die
Anforderungen an die verwendeten Materialien von denen an eine Erdgasspeicherung
ab. Die vorhandenen Salzvorkommen miissen auf Dichtheit gegeniiber Wasserstoff
gepriift werden, woraus sich entsprechende Sicherheitsanforderungen an ober- und

untertigige Anlagen ergeben [42, S. 319]. Bis 2017 wurden weltweit vier Anlagen mit
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2.2 Komponenten der Speicherkraftwerke

Wasserstoff-Salzkavernen in Grofibritannien und den USA mit einem Betriebsdruck
von bis zu 135bar in Betrieb genommen. Im Rahmen des Forschungsprojekts
HyCAVmobil wird seit 2019 eine Pilotkaverne zur Speicherung von Wasserstoff in
Deutschland untersucht [43].

Ein wichtiger Parameter der Salzkavernen ist das geometrische Volumen, das die
Grole des untertdgigen Hohlraums beschreibt. Typische geometrische Volumen
liegen in Deutschland zwischen 100.000 m? bis 1.000.000 m® und héngen von der geo-
logischen Situation ab. Eine durchschnittliche Salzkaverne in Deutschland liegt bei
500.000m? [44]. Je nach geologischen Umstéinden kénnen maximale Betriebsdriicke
zwischen 60 und 180 bar realisiert werden [2, S. 371].

2.2.2 Warmespeicher

Bei einem adiabaten Druckluftspeicherkraftwerk wird die Kompressionswiarme ge-
speichert, um im Generatorbetrieb zu Vorwarmung der Druckluft verwendet zu
werden. Hierflir eignen sich vor allem feste Materialien wie Naturstein, Keramik,
Beton und Gusseisen oder fliissige Medien wie Nitratsalz und Mineraldl [17]. Es
wird zwischen Wéarmespeichern mit direktem Kontakt und indirektem Kontakt
mit der Druckluft unterschieden. Die Anforderungen an einen Warmespeicher fiir
adiabate Druckluftspeicherkraftwerke sind vielféltig: hohe Temperaturdnderung im
Lade- und Entladebetrieb, niedrige Temperaturdifferenzen innerhalb des Speichers,
geringer Druckverlust und geringe Standzeitverluste [2, S. 466]. Aufgrund insge-
samt hoher Temperaturen und hoher Driicken ist die thermische und mechanische

Beanspruchung auflerdem grofier als bei anderen Anwendungen [14].

Die Effizienz eines Warmespeichers wird mithilfe der Effektivitat e;zs der War-
meiibertragung quantifiziert. Die Effektivitit eines typischen Warmespeichers fiir
ACAES-Konzepte liegt bei 90 % [45].

Tictans — Lien o
€rps = 7;11' — Td = (21)

ch,in ch,in
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2.2.3 Elektrolyse

Zur emissionsfreien Wasserstoffproduktion eignet sich das Prinzip der Wasser-
Elektrolyse. Hierbei wird Wasser (H,O) mithilfe von elektrischem Strom in Was-
serstoff (Hy) und Sauerstoff (O2) zerlegt. Es gibt drei wesentliche Elektrolyse-
Technologien: Die alkalische Elektrolyse (AEL), die Polymerelektrolyt-Elektrolyse
(PEM) und die Hochtemperatur-Wasserdampf-Elektrolyse (HTE) [46, S. 373f].

Die PEM-Elektrolyse (90-100°C, bis 35bar) weist hohere Betriebstemperaturen
und etwas héhere Betriebsdriicke auf als die alkalische Elektrolyse (40-80 °C, bis
32bar). Sie ist auBerdem flexibler hinsichtlich Teillastbetrieb und Lastgradienten
[42, S. 333]. Hochtemperaturelektrolyseure werden bei 700 bis 900 °C und 1 bis
15 bar betrieben werden, sind jedoch noch nicht kommerziell verfiigbar [42, S. 333].
Die Hochtemperaturelektrolyse eignet sich fiir eine Erweiterung der Systemintegra-
tion innerhalb eines Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks durch die Nutzung
der Kompressionsabwarme. Dadurch werden hohere Wirkungsgrade erreicht als
mit anderen Elektrolysesystemen [30]. Allerdings setzt diese Kombination voraus,
dass Kompressor und Elektrolyse gleichzeitig in Betrieb sind, was zu erheblichen
Flexibilitdtseinbuflen fithrt. Aus diesem Grund wird dieser Ansatz hier nicht weiter

verfolgt.

Ein wichtiger Parameter ist der Wirkungsgrad des Elektrolyse-Systems in MWhyy,
pro MWh,; bezogen auf den Heizwert. Der Wirkungsgrad fiir PEM- und alkalische
Elektrolyse inkl. Peripherie-Systeme basierend auf einer ausfiihrlichen Literaturre-
cherche ist in Abbildung 2.4 dargestellt. Den Trendlinien liegt ein Polynom ersten
Grades zugrunde. Fiir 2020 ergibt sich ein Technologie-neutraler Mittelwert von
64,8 % (blaue Linie).

Im Anschluss an die Elektrolyse, wird der Wasserstoff mit einem einstufigen Kom-
pressor auf den Kavernendruck verdichtet. Aufgrund des geringen Molekulargewichts
von Wasserstoff werden volumetrische Kompressoren verwendet anstatt Zentrifugal-
verdichter. Der isentrope Wirkungsgrad von Wasserstoff-Kolbenverdichtern liegt
bei 85 bis 95 % [6].

22



2.2 Komponenten der Speicherkraftwerke
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Abbildung 2.4: Entwicklung des Wirkungsgrads von Elektrolyse-Systemen verschie-
dener Technologien (eigene Darstellung basierend auf [10], [29], [42],
[47), (48], [49], [50), [51], [52], [53] und [54]).

2.2.4 Wasserstoff-Riickverstromung

Fiir die Umwandlung von Wasserstoff in elektrische Energie eignen sich verschiedene
Rickverstromungspfade. Im Rahmen dieser Untersuchungen wird die Riickver-
stromung in einer Gasturbine und einer Brennstoffzelle untersucht. Ein Gas- und
Dampfturbinenkraftwerk weist zwar einen héheren Wirkungsgrad auf als reine
Gaskraftwerke, bietet aber deutlich weniger Flexibilitdt und wird aus diesem Grund

nicht weiter untersucht.

Wasserstoff-Gasturbine Der elektrische Gesamtwirkungsgrad eines Erdgas-Kraft-
werks betragt ca. 38 % bis 41 % bei einer Nennleistung in der GroBenordnung von
200 MW. Bis 2030 und bei einem Betrieb mit Wasserstoff wird ein Wirkungsgrad
von tber 40 % angenommen. Ein Gasturbinenkraftwerk ist sehr flexibel, da die
elektrischen Leistung zwischen 0 und 100 % variiert werden kann und die Anfahrzeit
nur 5 bis 8 min betragt [51, S. 96].

Bei der Verbrennung von Wasserstoff in einer Gasturbine ergeben sich einige Her-
ausforderungen im Vergleich zur Verbrennung von Erdgas. Die volumenspezifische
Energiedichte von Wasserstoff betragt lediglich ein Drittel der Energiedichte von
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Methan und die Geometrie der Kraftwerkskomponenten muss dementsprechend
angepasst werden. Die Flammengeschwindigkeit von Wasserstoff ist auflerdem tiber
vier Mal hoher als die von Methan, was eine Anpassung der Brennerkonstruktion
erfordert [55]. Hohere Flammentemperaturen fithren auerdem zu erhohter Bildung
von Stickoxiden und dadurch zu einem hoheren Kiihlbedarf [31, S. 12].

Wasserstoff-Brennstoffzelle Zur Riickverstromung von Wasserstoff eignet sich
auch die kalte Verbrennung in einer Brennstoffzelle. Innerhalb einer solchen Wasser-
stoff-Brennstoffzelle reagiert Wasserstoff (Hz) mit Sauerstoff (O2) und bildet Wasser
(H20). Zu den Wasserstoff-Brennstoffzellen zéhlen folgende Technologien: alkalische
Brennstoffzelle (AFC), phosphorsaure Brennstoffzelle (PAFC), Polymerelektrolyt-
Brennstoffzelle (PEFC), Carbonatschmelzen-Brennstoffzelle (MCFC) und die Fest-
oxid-Brennstoffzelle (SOFC) [56, S. 6]. Die AFC kommt allerdings nicht fir die
Anwendung in einem Wasserstoffspeicherkraftwerk mit Kaverne infrage, da sie mit
Reinst-Wasserstoff an der Anode und Reinst-Sauerstoff an der Kathode betrieben
wird [56, S. 55] und der Wasserstoff durch die Zwischenspeicherung in der Kaverne
nicht mehr der Reinheit entspricht wie am Austritt der Elektrolyse. Der Wirkungs-
grad von Brennstoffzellensystemen héngt vor allem von der Technologie ab. Laut
[56] liegt der Wirkungsgrad bei 50 bis 68 % (PEFC), 60 % (MCFC) bzw. 55%
(PAFC). In [57] werden Systemwirkungsgrade von 35 bis 38 % (PEFC) und 35 bis
60 % (SOFC) angegeben. Im Folgenden wird ein Wirkungsgrad von 55 % fur eine

Technologie-neutrale Brennstoffzelle verwendet.
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3 Vergleich der Konzepte

Im Folgenden werden fiinf Speicherkraftwerkskonzepte basierend auf den in Kapitel
2 dargestellten Kraftwerken und Komponenten analysiert. Alle Konzepte weisen
mindestens eine Salzkaverne zur Speicherung von Druckluft bzw. Wasserstoff auf.
Die in Tabelle 3.1 angegebenen Speicherkraftwerkskonzepte werden anhand ver-
schiedene techno-6konomischer Kriterien verglichen. Zu den quantitativen Kriterien
gehoren der Speicherwirkungsgrad, die Speicherkapazitét, die Investitionskosten
und der Technologiereifegrad. Qualitative Kriterien umfassen die Bereitstellung von
Systemdienstleistungen, die Treibhausgasemissionen, die Speicherverluste in Stand-

zeiten und der Flachenbedarf. Die Blockschaltbilder der Speicherkraftwerkskonzepte

sind in Anhang A.1 dargestellt.

Tabelle 3.1: Zum Vergleich ausgewéhlte Speicherkraftwerkskonzepte.

Abk. Beschreibung Spel.c her- Ritck- Zusatz
medium verstromung
Druckluft- .
CAES speicherkraftwerk Druckluft  Erdgasturbine Rekuperator
ACAFES Adlhabates Druckluft- Dr}lckluft, Expfxns1ons—
speicherkraftwerk Warme turbine
Wasserstoff-
HCAES  Druckluft- Druckluft, WabbeerOﬂ_ Rekuperator
. Wasserstoff Gasturbine
speicherkraftwerk
Wasserstoff- Wasserstoff-
HES-GT speicherkraftwerk Wasserstoff Gasturbine
HES-FC Wasserstoff- Wasserstoff Brennstoffzelle

speicherkraftwerk




8 Vergleich der Konzepte

CAES Das diabate Druckluftspeicherkraftwerk (Engl. Compressed Air Energy
Storage) besteht aus zwei Kompressorstufen mit je einem Warmetauscher zur Kiih-
lung der Druckluft nach der Kompression, wobei die Abwarme der Verdichtung
ungenutzt bleibt. Die Druckluft wird in einer Salzkaverne gespeichert. Der Expansi-
onspfad besteht aus zwei Turbinenstufen mit je einer Erdgas-Brennkammer. Zur
Luftvorwiarmung wird ein Rekuperator verwendet, mit dem die im Abgas enthal-
tene Wérme genutzt wird zur Vorwérmung der Druckluft vor Eintritt in die erste

Brennkammer.

ACAES Das adiabate Druckluftspeicherkraftwerk (Engl. Adiabatic Compressed
Air Energy Storage) weist ebenfalls zwei Kompressorstufen auf. Die Abwarme wird
in zwei Warmespeichern gespeichert. Vor dem Kaverneneintritt wird die Druckluft
mit einem Wéarmetauscher zusétzlich abgekiihlt, dessen Wéarme ungenutzt bleibt.
Das Konzept weist zwei Expansionsturbinenstufen auf, denen jeweils einer der

Warmespeicher vorgeschaltet ist.

HCAES Das Wasserstoft-Druckluftspeicherkraftwerk (Engl. Hydrogen Compressed
Air Energy Storage) hat den gleichen Aufbau wie das CAES, es wird allerdings mit
Wasserstoff statt Erdgas betrieben. Zusétzlich umfasst das Konzept eine Elektrolyse,
um Wasserstoff vor Ort zu produzieren. Der Wasserstoff wird nach der Elektrolyse
einstufig verdichtet und anschliefend in einer zweiten Salzkaverne gespeichert.
In beiden Brennkammern wird Wasserstoff verwendet, um die Druckluft vor der
Entspannung zu erwarmen. Aulerdem weist das HCAES analog zum CAES einen

Abgasrekuperator auf.

HES Das Wasserstoffspeicherkraftwerk (Engl. Hydrogen Energy Storage) umfasst
nur eine Kaverne zur Speicherung des Wasserstoffs. Wasserstoff wird mittels einer
Elektrolyse produziert, einstufig verdichtet und in der Salzkaverne gespeichert. Die
Abwaérme der Verdichtung bleibt ungenutzt. Die Riickverstromung erfolgt entweder
iiber eine zweistufige Wasserstoff-Gasturbine (Engl. Gas Turbine, HES-GT) oder
iiber eine Brennstoffzelle (Engl. Fuel Cell, HES-FC).
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Fine weiteres Konzept zur Langzeitspeicherung von elektrischer Energie sind
Pumpspeicherkraftwerke. Sie unterscheiden sich allerdings stark von Wasserstoff-
und Druckluftspeicherkraftwerken hinsichtlich des Arbeitsmediums, der geologischen
Voraussetzungen, der technologischen Reife und der Verbreitung. Da sie bereits seit
vielen Jahren wirtschaftlich betrieben werden, die Standorte geologisch sehr begrenzt
sind und das Potential in Deutschland bereits zu einem grofien Teil ausgenutzt ist,
werden Pumpspeicherkraftwerke im Rahmen der folgenden Untersuchungen nicht

beriicksichtigt.

3.1 Quantitative Kriterien

3.1.1 Speicherkapazitat und Wirkungsgrad

In diesem Kapitel werden die Speicherkapazitdten im Motorbetrieb sowie die
Speicherwirkungsgrade (Engl. round-trip efficiency) der Speicherkraftwerkskonzepte
berechnet. Fiir die Bestimmung dieser beiden Parameter wird eine vereinfachte
thermodynamische Berechnung durchgefiihrt, die auf den ersten beiden Hauptsitzen
der Thermodynamik beruht. Hierfiir werden nachfolgende Randbedingungen auf

Basis verschiedener Literaturquellen festgelegt.

Kaiser et al. [37] zeigen, dass die Annahme von Reversibilitit eines Prozesses
dazu fihrt, dass der Wirkungsgrad eines Speicherkraftwerks bis zu 20 % zu hoch
berechnet wird. Aus diesem Grund wird ein isentroper Wirkungsgrad von 85 %
fiir Kompressor und Turbine angenommen. Weiterhin wird angenommen, dass der
Wirkungsgrad des Kompressors und der Turbine iiber den gesamten Druckbereich der
Kaverne konstant ist. Auflerdem wird beim Wéarmespeicher ebenfalls Irreversibilitat
und somit eine konstante Effektivitat von 90 % angenommen. Die Brennkammer
weist einen Wirkungsgrad von 99,5 % auf [58] und die Synchronmaschine sowie
die Gleich- und Wechselrichter haben einen Wirkungsgrad von 98,5 % [59]. Der
Unterschied zwischen idealem und realem Gas ist laut Kaiser et al. [37] gering,
sodass bei den Berechnungen die Vereinfachung eines idealen Gases getroffen wird.

Das geometrische Volumen der Salzkavernen wird mit 500.000m? vorgegeben,
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8 Vergleich der Konzepte

wobei das HCAES zwei Salzkavernen mit jeweils 500.000 m? verwendet. Weitere
thermodynamische Parameter sind in Tabelle A.1 im Anhang angegeben. Die
Berechnungsgrundlage fir die Speicherkapaztitdt und den Wirkungsgrad wird im
Folgenden exemplarisch fiir das CAES dargestellt. Details zu den Berechnung der

anderen Speicherkraftwerkskonzepten sind in Anhang A.1 erlautert.

Beim CAES entspricht die Speicherkapazitéit der im Motorbetrieb eingespeicherten
elektrischen Energie und somit der Summe der mechanischen Arbeit des Hochdruck-
Kompressors W, up und des Niederdruck-Kompressors Wy, xp geteilt durch den
Wirkungsgrad der Synchronmaschine (Gleichung 3.1), wobei p, dem minimalen
Betriebsdruck und p, dem maximalen Betriebsdruck der Salzkaverne entspricht.
Die Arbeit eines Druckluftkompressors (Gleichung 3.2) ist abhéngig von der spezifi-
schen Warmekapazitat der Luft ¢y, der Temperaturdifferenz zwischen Eintritt und
Austritt des Kompressors und der Masse der Luft m, ., im Motorbetrieb.

P2 P2 1
WK,L = </z>1 dWK,L,ND + -/pl dWK.L,HD) . 77(‘ (31)

AWiers = cor - (T8 = T2) dmy, Vi = {HD,ND} (3.2)

Das Integral iiber den Druck ist notwendig, da das Druckverhéaltnis der Kompres-
sion vom Momentandruck der Salzkaverne abhéngig ist. Dabei sind sowohl die
Temperatur am Kompressoraustritt 7324 (Gleichung 3.3) als auch die Masse der Luft
(Gleichung 3.4) eine Funktion des Kavernendrucks p. Hierbei ist n, der isentrope
Wirkungsgrad des Kompressors, V' das geometrische Volumen der Salzkaverne, R,
die spezifische Gaskonstante der Luft und s der Isentropenexponent. Die einge-
speicherte Luftmasse ist auflerdem abhéngig von der Temperatur am Eintritt der

. ein
Kaverne T

. ein _ aus,mom ) Tein =
T}zu‘s =T — K,i K,i =T — K,i (1 _ < ﬁ) ) (33)
' Ui ’ Tk Po
V
dmp, = ———-d 3.4
My, cn R, k- ng p ( )

Im Generatorbetrieb setzt sich die gesamte Arbeit aus der Arbeit der beiden Turbi-
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8.1 Quantitative Kriterien

nenstufen zusammen multipliziert mit dem Wirkungsgrad der Synchronmaschine
(Gleichungen 3.5 und 3.6).

P2 P2

Wy = ( dWr o +/ dWT.ND) e (35)
1 P1

AW, = cp - (T30 = Tir) dmy e, Vi={HD,ND}  (3.6)

Auch hier ist die Austrittstemperatur T3%* beider Turbinenstufen abhéngig vom
Druck der Salzkaverne (Gleichung 3.7). Die ausgespeicherte Luftmasse my 4, (Glei-
chung 3.8) ist abhingig von der Temperatur der Salzkaverne Tg und dem Druck
der Salzkaverne p. Die Temperatur der Salzkaverne ist wiederum abhéngig von
der Temperatur zu Beginn des Entladevorgangs Ty sowie dem Druckverhéltnis
(Gleichung 3.9).

=1
Ty =T = e (T = Tyemm) = T — e - T (1 - ( f’i) ) (37)
Psk
;
dmy g = mdp (3.8)
k=1
T —15 (2) (3.9)
Y2

Der gesamte Brennstoffbedarf ()55 im Generatorbetrieb entspricht dem Warmebedarf
der beiden Brennkammern Qpx yp und Qpgxp (Gleichung 3.10 und 3.11).

P2 P2 1
QBS = </Pl dQBK,HD + '/p1 dQBK,ND) . 7]; (310)
dQpk;i = ¢p - (TSE - Téz.) dmy, gen Vi= {HD7 ND} (3.11)

Fiir die Berechnung des Brennstoffbedarfs gelten auflerdem die Gleichungen 3.7 bis
3.9.

Der Wirkungsgrad des CAES entspricht dem Quotienten aus ausgespeicherter
Energie zu eingespeicherter Energie. Die ausgespeicherte Energie entspricht der
Arbeit der Turbine Wy und zur eingespeicherten Energie (Kompressorarbeit) wird
der Warmebedarf Qpg addiert, der beim CAES {iber das Erdgas gedeckt wird.
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8 Vergleich der Konzepte

S
oA |WK,L| + QBS

Die Berechnung der Speicherkapazitiat und des Speicherwirkungsgrads der ande-

(3.12)

ren Speicherkraftwerkskonzepte erfolgt analog zum CAES und ist in Anhang A.1
dargestellt. Die anderen Speicherkonzepte weisen keinen externen Brennstoffbedarf
auf, deswegen ergibt sich der Wirkungsgrad aus der ausgespeicherten elektrischen

Energie dividiert durch die eingespeicherte elektrische Energie eines Ladezyklus.

Die Ergebnisse der thermodynamischen Berechnungen fiir alle Konzepte sind in
Abbildung 3.1 dargestellt. Die Speicherkapazitit entspricht der eingespeicherten
Energie eines vollstandigen Ladezyklus. Das CAES weist mit 3,9 GWh die geringste
Speicherkapazitéit auf. Die Speicherkapazitiat des ACAES ist etwas hoher als die des
CAES, obwohl beide Konzepte die gleiche Luftmenge und den gleichen Druckunter-
schied in der Kaverne verwenden. Der Grund hierfir sind die wegen der vorgesehenen
Wiérmespeicherung hoheren Austrittstemperaturen der ACAES-Kompressoren, die
zu einem hoheren Arbeitsaufwand bei der Kompression fithren. Die Speicherkapazi-
tat beider HES-Konzepte entspricht mit 83,4 GWh der Energiemenge, die fir die
Herstellung und Komprimierung der Menge Wasserstoff benotigt wird, die bei einer
Druckdifferenz von 40 bar bis 100 bar in einer 500.000 m®-Salzkaverne gespeichert

werden kann.

Fiir das HCAES sind zwei Werte fiir die Speicherkapazitét angegeben. Bei diesem
Konzept setzt sich die Speicherkapazitdt im Motorbetrieb F,, laut Gleichung 3.13
aus der Arbeit des Druckluftkompressors, dem Energiebezug der Elektrolyse und

der Arbeit des Wasserstoffkompressors zusammen.
Eg = W] + We + [ W] (3.13)

Das HCAES-Konzept umfasst zwei Salzkavernen: eine fiir die Speicherung von
Druckluft und eine fiir Wasserstoff. Zur vollstandigen Entladung des Druckluftspei-
chers wird nur ein Bruchteil des Wasserstoffs im Wasserstoffspeicher benétigt. Die
Speicherkapazitat des HCAES von 14,7 GWh im Motorbetrieb setzt sich zusammen
aus der Arbeit zur Verdichtung der Luft fiir einen vollstindigen Ladezyklus des
Druckluftspeichers und der Arbeit zur Produktion und Verdichtung der Wasserstoff-
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(a) Speicherkapazitét (b) Wirkungsgrad

100 - 873 834 834 68,7

in GWh

¢ & & & L
C}”@’ ol
R R S

Abbildung 3.1: (a) Speicherkapazitit bezogen auf den Einspeicherbetrieb und (b)
Speicherwirkungsgrad der Speicherkraftwerkskonzepte (Der hellgriin
hinterlegte Wert des HCAES berticksichtigt die gesamte Speicher-
kapazitiat der Wasserstoffkaverne).

menge, die fiir einen vollstdndigen Entladezyklus des Druckluftspeichers benotigt
wird (vgl. Gleichungen A.8 bis A.10 im Anhang). Bezieht man die Speicherkapa-
zitdt des HCAES auf das Vermogen, tiberschiissige Energie zu speichern, so muss
zur Kapazitat des Druckluftspeichers die Speicherkapazitit des gesamten Wasser-
stoffspeichers addiert werden. Dies fiithrt zu einer Speicherkapazitat von 87,3 GWh,

die somit etwas hoher ist als bei den HES-Konzepten.

Aufgrund des Betriebsdrucks der Elektrolyse von 30 bar erfordert die anschlieende
Verdichtung des Wasserstoffs nur wenig Energie im Vergleich zum Energiebedarf der
Elektrolyse. Beim HCAES setzt sich die eingespeicherte Energie eines vollstandigen
Ladezyklus aus der Arbeit der Druckluftkompressoren (26,9 %), des Elektrolyseurs
(72,4%) und des Wasserstoff-Kompressors (0,7 %) zusammen. Beim HES f&llt im
Motorbetrieb 99,2 % der Arbeit im Elektrolyseur an und 0,8 % bei der anschlieBenden
Verdichtung des Wasserstoffs.

Der Speicherwirkungsgrad in Abbildung 3.1 (b) ist definiert als der Quotient aus
der entladenen Energie und der geladenen Energie wahrend eines vollstdndigen
Lade- und Entladezyklus. Bei allen Konzepten aufler dem CAES entspricht dies
der ausgespeicherten Arbeit im Generatorbetrieb und der eingespeicherten Energie
im Motorbetrieb. Das CAES hat einen zusétzlichen Brennstoffbedarf, der 63 % des
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8 Vergleich der Konzepte

Gesamtenergiebedarfs ausmacht und im Nenner zum elektrischen Energiebedarf
addiert wird.

Der Wirkungsgrad des konventionellen CAES liegt bei 53 %. Beim ACAES steigt
der Wirkungsgrad um 16 %-Punkte, da der GroBteil der bei der Kompression an-
fallenden Wérme gespeichert und im Generatorbetrieb genutzt wird. Wird das
Druckluftspeicherkraftwerk dagegen mit Wasserstoff (HCAES) betrieben, sinkt der
Speicherwirkungsgrad um 15 %-Punkte, da fir die Erzeugung und Verdichtung
von Wasserstoff zusétzliche Energie erforderlich ist. Im Vergleich zum HCAES
weist das HET-GT einen geringeren Wirkungsgrad auf, da die Brennstoffausnut-
zung ohne Druckluft schlechter ist. Der Speicherwirkungsgrad des HES-FC ist
etwas hoher als der Speicherwirkungsgrad des HES-GT, da die Brennstoffzelle im

Riickverstromungspfad einen hoheren Wirkungsgrad hat als die Gasturbine.

3.1.2 Investitionskosten

Im Folgenden werden die spezifischen Investitionskosten der Einzelkomponenten
der Speicherkraftwerke berechnet, mit denen die Gesamtinvestitionskosten der
verschiedenen Konzepte abzuschétzen und somit leistungs- und kapazititsbezogene

spezifische Investitionskosten abgeschétzt werden kénnen.

Fiir die Abschétzung der Kosten der Komponenten eines klassischen Gaskraftwerks
werden folgende Gleichungen basierend auf [58] und [60] verwendet (Kompressor:

C%, Brennkammer: Cry, Turbine: Cr, Warmetauscher: Cyr, Generator: C).
Cx =39,5%/kg/s - R 9 - By - In(fy) (3.14)

= /s . $ . 0,018 i»Taus—26,4>
Cox = 25.658/k8/s R (1 4 OB R (3.15)

Oy = 266,38 /kg/s - () (1 + e°v°36%'Teir54v4) (3.16)

092
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Cyr = 22008 - A% mit A in m? (3.17)
Co =26,18% - PO% mit P in kW (3.18)

Dabei ist 5, das Druckverhéltnis und », der isentrope Wirkungsgrad (V i = {K, T}).
Die Druckverluste in der Brennkammer werden mit paus/pe, = 0,95 abgeschétzt [60].
Die Betriebsparameter wie Massenstrome und Ein- und Austrittstemperaturen wer-
den den thermodynamischen Berechnungen entnommen. Die Kosten werden anhand
des durchschnittlichen Wechselkurses 2020 in € umgerechnet (Umrechnungsfaktor:
1€ =1,149).

Die Konzepte CAES und HCAES haben zusatzlich zu den Warmetauschern im
Kompressorpfad auflerdem einen Rekuperator, der die Druckluft aus der Kaverne
vor Eintritt in die HD-Brennkammer vorwéarmt. Die Kosten fiir den Rekuperator
werden ebenfalls iiber Gleichung 3.17 bestimmt. Die Berechnung der erforderlichen
Wiérmetbertrager-Flache wird anhand des Vorgehens in Anhang A.1.2 durchge-
fithrt.

Fir die spezifischen Investitionskosten der restlichen Komponenten der Speicherkraft-
werke wird eine Literaturrecherche durchgefiihrt. Die spezifischen Investitionskosten
von Salzkavernen sinken mit steigendem geometrischen Volumen aufgrund von
Skaleneffekten bei der Aussolung. Als Richtwert werden in [51, S. 91] 60€/m? fiir
eine Kaverne mit 500.000 m? angeben, wenn keine Infrastruktur am Ort vorhanden
ist (griine Wiese). Crotogino et al. [44] geben 45€/m? fiir 500.000 m® an. In [61]
ist angegeben, dass die Investitionskosten je nach Infrastruktur und geologischer
Datenlage zwischen 40€/m? und 100€/m? liegen. Bei der Errichtung von zwei
Kavernen liegen die Kosten fir die zweite Kaverne bei der Hélfte der Kosten fiir
die erste Kaverne, da die Aussolungsanlage fir beide Kavernen genutzt werden
kann [51]. Im weiteren Verlauf werden 75€/m? fiir eine Kaverne und 56,25€/m?

je Kaverne fiir zwei Kavernen angenommen.

Zu den Investitionskosten der Kaverne addieren sich die Kosten fiir das Kissen-
gas. Fir das Kissengas der Druckluftkaverne Cy.; ergeben sich die Kosten aus
dem Energiebedarf des Kompressor fiir eine Verdichtung von Umgebungsdruck
auf den minimalen Betriebsdruck p, = 40bar (vgl. Gleichung 3.1). Die Kosten
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8 Vergleich der Konzepte

fiir das Kissengas in der Wasserstoffkaverne Cyqy entsprechen dem Energiebedarf
der Elektrolyse fiir die Produktion der in der Kaverne gespeicherten Wasserstoff-
menge bei Minimaldruck (vgl. Gleichungen A.8 und A.12 im Anhang). Hierbei ist

K, = 30,5€/MWh, der durchschnittliche Day-Ahead-Marktpreis fir 2020 [3]. Die

Verdichtung des Wasserstoffs im Anschluss an die Elektrolyse wird vernachléssigt.

W, — "P1 "P1 1
CKG,L _ UKL K, = ( dWK.L,ND + dWKL.HD) — Ky (319)
Na Po Po Na
Wy — -H, — V.p,-H —
CKG,H =—. KD = M - KD = pl. - : KD (320)
Tlu e - T Ry k- T;ﬂ? Ne - Ny

Laut [62] liegen die Kosten fiir einen ACAES-Wiarmespeicher mit festem Medium
bei 15 bis 40€/kWhy, und fiir einen Wérmespeicher mit fliissigem Medium bei 20
bis 50 € /kWhyy,. In [63] werden spezifische Investitionskosten von 15 bis 20 € /kWhyy,
(Feststoffspeicher) bzw. 30 bis 40€/kWhy, (Fliissigsalzspeicher) genannt. In [64]
wurden Investitionskosten fir fiinf verschiedene Wérmespeicher mit festem Speicher-
medium anhand eines konkreten Beispiels berechnet. Die Kosten liegen zwischen 9,5
und 31,6 €/kWhy, bezogen auf die ausgespeicherte Warme in einem Entladezyklus.
Im Folgenden werden 25€/kWhy;, angenommen.

Gleichung 3.14 beschreibt die Kosten eines Luft-Kompressors bezogen auf den Mas-
senstrom der Luft. Da sich die Stoffeigenschaften und die Kompressortechnologien
bei Luft und Wasserstoff deutlich unterscheiden, kann Gleichung 3.14 fiir die Ver-
dichtung des Wasserstoffs nicht verwendet werden. In [65] werden spezifische Kosten
von 2.4913/kW genannt, die sich auf einen Kompressor mit einem Kapazitit von
2.000 kg/h beziehen. Die Elektrolyse im HES-Konzept weist mit 129,2 MW eine Pro-
duktionskapazitit! von 2.512kg/h auf, somit passt die angegebene Leistungsklasse

des Kompressors und die Kosten werden mit dieser Angabe abgeschétzt.

Das HCAES und die beiden HES-Konzepte weisen einen Wérmetauscher am Aus-
gang des Wasserstoff-Kompressors vor der Salzkaverne auf. Die Anforderungen an
den Wasserstoff-Warmetauscher sind jedoch aufgrund der geringeren Dichte und

der hoheren Reaktivitat von Wasserstoff hoher als bei einem Luft-Warmetauscher,

1Es gilt 1 = (Pane)/m, mit 7y = 0,648 und H, = 119,972 MJ /kg
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wodurch sich hohere spezifische Investitionskosten ergeben. Allerdings werden die
Kosten von Wasserstoff-Wéarmetauscher bisher in der Literatur nicht ausreichend
untersucht, um eine spezifische Aussage treffen zu konnen. Aus diesem Grund wer-
den die Kosten, die mit Gleichung 3.17 fir den Druckluft-Wéarmetauscher berechnet
werden, fiir den Wasserstoff-Warmetauscher mit dem Verhéltnis der Dichten der

Gase bei Standardbedingungen 1/py = 14,4 multipliziert.

Die Kosten fiir die Elektrolyse sind abhéngig von der Elektrolyse-Technologie. Au-
Berdem wird erwartet dass sie durch umfangreiche Forschungsarbeiten in Zukunft
deutlich sinken werden. Um die Investitionskosten fiir die Elektrolyse abzuschétzen,
wurde eine umfangreiche Literaturrecherche durchgefiihrt, dessen Ergebnisse in
Abbildung 3.2 dargestellt sind. Zusétzlich wurde fiir jede Technologie eine Trendlinie
in Form einer Exponentialfunktion berechnet. Fiir 2020 ergibt sich ein durchschnitt-
licher Technologie-neutraler Preis von 1.149€/kW anhand der blauen Trendlinie,
der fiir weitere Rechnungen verwendet wird. Die Kosten fiir die Peripherieanlagen

und den Gleichrichter sind in diesem Preis inbegriffen.

3.000 ‘
° [ ]
2.500 Literatur:
2.000 ¢« PEM
E + AEL
@ 1.500 Trendlinie:
o —PEM
"~ 1.000 — AEL
— Beide
500
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Abbildung 3.2: Entwicklung der spezifischen Investitionskosten fiir Elektrolyseure
verschiedener Technologien mit exponentiellen Trendlinien (eigene
Darstellung basierend auf [9], [29], [42], [46], [47], [48], [49], [50],
[51], [52], [53], [54], [66], [67], [68], [69] und [70]).
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Bei den Kosten fiir Brennstoffzellen muss zwischen stationéren und mobilen Anwen-
dungen unterschieden werden. Fiir stationdre Anwendungen werden in [51, S. 103]
3.500 bis 3.800€/kW fiir 2012 und eine Reduktion auf 885 bis 961€/kW bis 2030
angegeben. Die International Energy Agency [71] geht von 3.000 bis 5.000 $/kW
aus. Ruf et al. [72] geben 4.000 bis 5.000€/kW fiir ein System mit mehr als 400 kW
an. Laut [73] liegt der Preis zwischen 3.000 bis 5.000$/kW und ein Review von
Cigolotti et al. [57] gibt 4.000€/kW fiir 1 MW an. Im Folgenden werden spezifische
Investitionskosten fir die Brennstoffzelle von 2.500€/kW angenommen, die die

Kosten fiir die Peripherieanlagen bereits beinhalten.

Die Gesamtkosten der verschiedenen Konzepte skalieren mit der Nennleistung der
Komponenten. Um Vergleichbarkeit zu gewéhrleisten, werden die Nennleistungen
im Ein- und Ausspeicherbetrieb fiir alle Konzepte gleichgesetzt. Da es sich um
Langzeitspeicherkraftwerke handelt, wird vorausgesetzt, dass die Ausspeicherdauer
bei mindestens 24 h liegt [2, S. 41]. Das ACAES weist mit 3,13 GWh die geringste
Speicherkapazitat im Ausspeicherbetrieb (Arbeit der Turbinen im Generatorbetrieb)
auf und legt somit die Ausspeicherleistung im Generatorbetrieb von 128,3 MW fest.
Die Ein- und Ausspeicherdauer jedes Konzepts basierend auf dieser Nennleistung
sind in Tabelle 3.2 dargestellt. Beim HCAES und HES teilt sich die Nennleistung
im Motorbetrieb auf die einzelnen Komponenten anhand des Verhéltnisses des

Energiebedarfs auf.

Tabelle 3.2: Ein- und Ausspeicherdauer der Kraftwerkskonzepte und Nennleistung
der Komponenten. *Bezugsgrofie

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC

Einspeicherdauer 30,6 h 34,9h 114,8h 649,6 h 649,6 h
Ausspeicherdauer 43,6 h 24,0 h* 43,6 h 179,8h 247 4h
Druckluftkompr. 128 3MW 128 3MW 34,5 MW

Elektrolyse 92,9MW 127,3MW 1273 MW
Hy-Kompressor 0,9 MW 1,1 MW 1,1 MW
Turbine 128, 3MW 128 3AMW 128, 3MW 128 3MW 1283 MW
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Aus den spezifischen Investitionskosten und der Nennleistung resultieren die Ge-
samtkosten der einzelnen Komponenten und der Speicherkraftwerkskonzepte in
Tabelle 3.3. Bei den Kosten fiir den Druckluftkompressor werden die Kosten fiir
die Druckluftwarmetauscher beriicksichtigt. Ebenso werden bei den Kosten des
Wasserstoffkompressors die Kosten fiir den Wasserstoffwéarmetauscher einbezogen.
Die Ausnahme ist das ACAES, das keine Wérmetauscher sondern Warmespei-
cher im Kompressorpfad aufweist, deren Kosten separat aufgefiithrt werden. Die
Kosten fiir die Turbine enthalten die Kosten fiir die Brennkammern und den Re-
kuperator. Bei den spezifischen Turbinenkosten der Gasturbine des HES-GT wird
auflerdem der zweistufige Kompressor der Verbrennungsluft berticksichtigt. Bei
diesen Untersuchungen werden die Kosten fiir Projektierung, Gelédnde und Erschlie-
Bung des Geldndes, Zuwegung und Netzanbindung nicht beriicksichtigt. Diese sind

standortspezifisch jedoch kaum vom Speicherkonzept abhéngig.

Das diabate Druckluftspeicherkraftwerk (CAES) weist mit 52 Mio. € die geringsten
Investitionskosten auf, die Kosten fir das ACAES sind hingegen mehr als doppelt
so hoch wie die Investitionskosten des CAES. Das liegt vor allem an den War-
mespeichern, die einen Anteil von 63 % an den Gesamtkosten aufweisen. Die im
Gegenzug dazu beim CAES bendtigten Warmetauscher im Kompressorpfad haben
nur einen Anteil von 6 % an den Gesamtkosten. Die Nennleistung der Elektrolyse
ist beim HCAES geringer als beim HES (vgl. Tabelle 3.2), sodass die Kosten fiir die
Elektrolyse ebenfalls geringer ausfallen. Trotz der Kosten fir die zweite Kaverne
ist das HCAES dadurch insgesamt 13 % giinstiger als das HES-GT. Beim HCAES
werden 62 % der Investitionskosten durch die Elektrolyse verursacht, beim HES-GT
steigt der Anteil auf 74 %. Beim HES-FC ist die Brennstoffzelle mit einem Anteil
von 63 % an den Gesamtkosten die teuerste Komponente. Mit 512 Mio. € hat das
Wasserstoffspeicherkraftwerk mit Brennstoffzelle (HES-FC) dadurch die hochsten

Gesamtinvestitionskosten.

Die Investitionskosten werden nun ins Verhaltnis gesetzt anhand der Nennleistung
und der Speicherkapazitdt im Motorbetrieb. In Abbildung 3.3 sind die leistungs-
bezogenen und kapazitdtsbezogenen Investitionskosten der Konzepte dargestellt.
Mit 403€/MW sind die leistungsbezogenen Investitionskosten des CAES am ge-
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Tabelle 3.3: Summe der Investitionskosten der Komponenten der Speicherkraft-
werkskonzepte fiir eine Nennleistung im Ein- und Ausspeicherbetrieb
von 128 MWg,.

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC

Druckluftkompressor Mio. € 9,30 5,73 3,22 - -

Elektrolyse Mio. € - - 108,26 148,46 148,46
Hy-Kompressor Mio. € - - 3,05 3,66 3,66
Druckluftkaverne Mio.€ 37,55 37,55 28,17 - -
Hy-Kaverne Mio. € - - 29,81 39,18 39,18
Waérmespeicher Mio. € - 83,43 - - -
Turbine Mio. € 3,25 4,48 2,91 10,21 -
Brennstoffzelle Mio. € - - - - 320,83
Generator Mio. € 1,58 1,58 1,58 1,58 1,58
Summe Mio.€ 51,68 132,78 175,99 201,41 512,03

ringsten, dagegen liegen die Kosten beim ACAES, HCAES und HES-GT zwischen
1.000€/MW und 1.600€/MW. Die leistungsbezogenen Investitionskosten des HES-
FC mit fast 4.000€/MW zehn Mal hoher als beim CAES.

Das ACAES weist mit 29,6 €/kWh die hochsten kapazitatsbezogenen Investiti-
onskosten auf. Die Kosten des CAES liegen mit 13,2€/kWh trotz vergleichbarer
Speicherkapazitit deutlich niedriger, da die Warmetauscher nur einen Bruchteil der
Investitionskosten der Warmespeicher aufweisen. Die spezifischen Investitionskosten
des HCAES von 11,9€/kWh beziehen sich auf eine Speicherkapazitit von 14,7 GWh
und somit auf einen vollstdndigen Ladezyklus des Druckluftspeichers. Werden die
Kosten auf die Speicherkapazitit von 87 GWh bezogen (vgl. Abb. 3.1), sinken die
spezifischen Kosten auf 2€/kWh und liegen somit noch unten den Kosten des
HES-GT (2,4€/kWh). Das HES-FC weist kapazitétsbezogene Investitionskosten
von 6,1€/kWh auf.
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Abbildung 3.3: Spezifische Investitionskosten der Speicherkraftwerkskonzepte be-
zogen auf (a) die Nennleistung und (b) die Speicherkapazitéit im
Motorbetrieb (Der hellgriin hinterlegte Wert des HCAES bertick-
sichtigt die Speicherkapazitit bezogen auf einen vollstdndigen Spei-
cherzyklus).

3.1.3 Technology Readiness Level

Die Marktreife einer Technologie kann mit dem Technology Readiness Level (TRL)
abgeschitzt werden. Die Definition der Stufen des TRL ist in Tabelle A.2 im
Anhang dargestellt. Das TRL eines Konzepts entspricht dem niedrigsten TRL der
Komponenten [74]. CAES weist die beste Marktreife auf, da es das einzige Konzept
ist, das bisher in Betrieb genommen wurde. Thm wird ein TRL von 8 zugewiesen,
was bedeutet, dass das System vollstdndig und fir den Betrieb qualifiziert ist. Ein

TRL von 9 wird nicht erreicht, da weltweit nur zwei Anlagen in Betrieb sind [75].

Die kommerzielle Marktreife von adiabaten Druckluftspeichern wird durch den War-
mespeicher eingeschréankt. Ein Warmespeicher fiir ACAES muss idealerweise adiabat
und isobar arbeiten und einen guten Teillastwirkungsgrad aufweisen beziiglich gerin-
ger Luftmassenstrome. Hieraus ergibt sich, dass solche Warmespeicher eine deutlich
grofere Warmetibertragerfliche aufweisen als konventionelle Wéarmetauscher. Aufler-
dem miissen hohe Temperaturen erreicht werden, um die Anzahl Kompressor- und
Turbinenstufen gering zu halten [40]. Bei adiabten Druckluftspeicherkraftwerken

unterscheidet sich das Design der Kompressoren zusétzlich von konventionellen
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Kompressoren, da die Kompressionswérme genutzt werden soll. Konventionelle Kom-
pressoren sind so konzipiert, dass wahrend des Verdichtungsprozessen moglichst viel
Wirme abgefithrt wird [40]. Das Technology Readiness Level von ACAES wird auf
6 geschétzt, da bisher der Funktionsnachweis der Wéarmespeicher in betrieblicher
Umgebung fehlt [75].

Das TRL der Elektrolyse hangt stark von der Technologie und der Nennleistung ab.
Pinsky et al. [74] gehen von einer TRL von 9 fiir die alkalische Elektrolyse und 6-8
fir die PEM aus. Die grofite in Betrieb befindliche Elektrolyse mit einer Leistung
von 20 Megawatt ist nach Angaben der IEA das Air Liquide Becancour Projekt
in Kanada [76]. Fiir die kommenden 15 Jahre sind weltweit tiber 200 Projekte mit
Elektrolyseanlagen im Bereich von mehreren MW bis GW angekiindigt [76]. Unab-
héngig von der Art der Elektrolyse wird der TRL-Wert fiir ein Elektrolysesystem
im Bereich von 100 MW mit 7 angegeben, was bedeutet, dass ein Systemprototyp in
einer betrieblichen Umgebung demonstriert wurde, aber derzeit kein kommerzielles

System in dieser Grofenordnung in Betrieb ist.

Die Speicherung von Wasserstoff in unterirdischen Salzkavernen erfordert aufgrund
der langjahrigen Erfahrung mit der Erdgasspeicherung nur geringe Forschungs-
und Entwicklungsanstrengungen. Die Forschungsfragen betreffen vor allem die
Zementintegritdt und die Spezifikationen fiir die verwendete Ubertageanlagen. Seit
bis zu 40 Jahren werden mehrere Salzkavernen in Grofibritannien und den USA
mit Wasserstoff betrieben [61]. Da es sich dabei aber nur um vereinzelte Anlagen
handelt, die einen anderen Nutzen haben als den hier vorgeschlagenen flexiblen

Betrieb als elektrischer Speicher, wird ein TRL von 8 vergeben.

Wasserstoff-Gasturbinen im dreistelligen MW-BEreich sind noch nicht kommerziell
verfiighar, auch wenn die technischen Anderungen moderat sind im Vergleich zu
Erdgasturbinen [71]. Die IEA stuft die Marktreife von Wasserstoff-Gasturbinen mit
wvorkommerzieller Demonstration ein [77]. Als einer der fithrenden Anbieter von
Gasturbinen gibt Siemens Energy an, dass sie iiber ein mittelgroes Gasturbinen-
modell mit bis zu 38 MW verfligen, das mit reinem Wasserstoff betrieben werden
kann, sowie iiber eine grofe Gasturbine, die mit bis zu 60 % Wasserstoff betrieben
werden kann [78]. Eine Gasturbine von GE mit 11,4 MW wird seit 2010 mit 97,5 %
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Wasserstoff betrieben [55]. Das TRL von Wasserstoff-Gasturbinen wird folglich mit
7 bewertet.

Kommerziell erhéltliche Brennstoffzellen weisen laut [57] bisher Nennleistungen von
bis zu 11 MW auf. Es besteht weiterhin Forschungsbedarf, um die Marktreife von
Multi-MW-Brennstoffzellen in Bezug auf Robustheit und automatisierte Produk-
tion zu verbessern [57]. Die IEA geht von einer Marktreife von Hochtemperatur-
Brennstoftzellen zwischen ,vorkommerzieller Demonstration“ und ,kommerziellem
Betrieb in relevanter Umgebung® aus [77]. Folglich wird das TRL von Wasserstoff-

Brennstoffzellen im 100-MW-Bereich mit 6 angenommen.

Es ergibt sich somit ein TRL von 8 fir das CAES, 7 fiir das HCAES und HES-GT
und 6 fiir das ACAES und das HES-FC. Unabhéngig von der Art des Arbeitsgases
ergeben sich fir alle Speicherkraftwerkskonzepte bei der Nutzung von Salzkavernen
als Druckspeicher verschiedene Herausforderungen. Fiir eine flexible Betriebsweise
miissen die Kompressor mit variable Massenstromen und mit variablem Enddruck
arbeiten. Aufgrund hoher Kavernendriicke und somit hoher Druckdifferenzen miissen
auferdem modifizierte Brennkammern und Gasturbinen verwendet werden. In
Huntorf und MacIntosh wurden zum Beispiel modifizierte Dampfturbinen als HD-

Turbinen verwendet statt konventionelle Gasturbinen [40].

3.2 Qualitative Kriterien

Weitere Kriterien, die auf Basis qualitativer Zusammenhénge verglichen werden,
sind Speicherverluste im Standby, Emissionen, die Erbringung von Systemdienst-
leistungen, Fliachenbedarf, Ressourcenbedarf und das Entwicklungspotential. Um
die Speicherkraftwerkskonzepte anhand aller quantitativen und qualitativen Krite-
rien vergleichen zu kénnen, wird fiir jedes Kriterium eine Rangfolge erstellt. Fiir
die quantitativen Kriterien erfolgt dies anhand der berechneten Parameter. Das
bedeutet, dass z. B. das Konzept mit dem héchsten Speicherwirkungsgrad Rang
eins erhalt und das Konzept mit dem niedrigsten Speicherwirkungsgrad Rang fiinf.

Die Rangfolge der qualitativen Kriterien wird durch einen paarweisen Vergleich
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erstellt. Diese Methode ermoglicht den systematischen Vergleich von nicht zéhlbaren
Kriterien, indem jedes Konzept paarweise mit einem anderen Konzept in Bezug auf
ein Kriterium verglichen wird. Wenn Konzept A besser ist als Konzept B, erhalt A
zwei Punkte, wihrend B null Punkte erhilt. Wenn beide Konzepte gleich gut sind,
erhalten beide Konzepte einen Punkt. Die Rangfolge wird auf der Grundlage der
Summe der Punkte fir jedes Konzept festgelegt. Wenn es einen geteilten ersten Rang
gibt, erhilt das ndchstbeste Konzepte Rang drei. Die Ergebnisse des paarweisen

Vergleichs sind im Detail fiir jedes Kriterium in Anhang A.3 dargestellt.

Speicherverluste im Standby Die Verluste im Ein- und Ausspeicherbetrieb sind
bereits im Wirkungsgrad berticksichtigt, einige Speicher weisen jedoch zusétzliche
Verluste im Standby auf. Das bedeutet, dass der Speicherinhalt auflerhalb des
Betriebs sinkt. Dies ist vor allem bei thermischen Speichern der Fall, da sie nicht
ideal isoliert sind. Die Standby-Verluste eines Warmespeichers liegen bei 2 bis 4 % des
Speicherinhalts pro Tag [62]. Salzkavernen sind aufgrund der Kriecheigenschaften des
Salzgesteins technisch dicht, sofern der zuldssige maximale Betriebsdruck eingehalten
wird [2, S. 379]. Es kann somit davon ausgegangen werden, dass der Druckluftspeicher
und der Wasserstoffspeicher keine Standby-Verluste aufweisen. Daraus ergibt sich

der geteilte erste Rang fiir jedes Speicherkonzept aufler dem ACAES.

Emissionen Das diabate Druckluftspeicherkraftwerk ist das einzige Konzept, das
direkte COy-Emissionen aufweist. Alle anderen Konzepte weisen keine direkten
COgy-Emissionen auf, allerdings entstehen bei der Verbrennung von Wasserstoff in
der Brennkammer durch die hohen Flammentemperaturen vermehrt Stickoxide
(NOx), die gesundheitsgefahrdend sind und zum Ozonabbau beitragen. Bei der
Verbrennung von reinem Wasserstoff entsteht fast vier mal mehr NOx im Vergleich
zur Verbrennung von Methan. Die Bildung von Stickoxiden kann durch verschiedene
Primér- und Sekunddrmafinahmen, z. B. durch die Anpassung der Brennergeometrie,
reduziert werden [79, S. 52ff]. Das ACAES und das HES-GT verwenden keinen

Verbrennungsprozess und weisen aus diesen Grund keine direkten Emissionen auf.
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Systemdienstleistungen Die Nachfrage und das Angebot im elektrischen Netz
miissen jederzeit ausgeglichen sein, um einen ordnungsgeméfen Netzbetrieb zu ge-
wahrleisten. Unvorhergesehene Abweichungen von Angebot und Nachfrage werden
durch genannte Systemdienstleistungen ausgeglichen. Dazu gehoren Frequenzre-
gelung, Spannungsregelung, Systemsteuerung und Systemwiederherstellung [80].
Die Frequenzregelung umfasst die Momentanreserve, die Primérregelreserve, die
Sekundéarregelreserve und die Minutenreserve. Bis auf die Momentanreserve werden

alle in eigenen Regelenergiemarkten gehandelt.

Im Rahmen dieser Untersuchung wird die Bereitstellung von Momentanreserve
durch die elektrische Maschine und die Leistungselektronik des Speicherkraftwerks
betrachtet. In der Vergangenheit wurde die Momentanreserve meist durch die
Generatoren fossiler Kraftwerke bereitgestellt. Im Jahr 2030 miissen jedoch etwa
zwei Drittel des Bedarfs an Momentanreserve aus alternativen Quellen bereitgestellt
werden [80]. Je nach Konzept sind die Komponenten des Speicherkraftwerks entweder
iiber eine Synchronmaschine, einen Wechselrichter oder einen Gleichrichter mit dem
elektrischen Netz verbunden. Ein CAES- oder ACAES-Kraftwerk kann mit der
Synchronmaschine Momentanreserve im Lade- und Entladebetrieb bereitstellen,
ein HES-GT hingegen nur im Entladebetrieb [81]. Die Leistungselektronik, d.h.
der Gleichrichter der Elektrolyse und der Wechselrichter der Brennstoffzelle, kann
das Verhalten einer Synchronmaschine nachbilden und somit mit einer geeigneten
Regelung Momentanreserve bereitstellen. Allerdings bendtigt das System entweder
zusétzliche kurzfristige Energiespeicher oder muss unterhalb der Nennleistung
betrieben werden, um Energie fiir die virtuelle Trégheit zu liefern. Geeignete
Kurzzeitspeichertechnologien sind z. B. Superkondensatoren und Schwungrader
[82].

Die Fahigkeit zur Bereitstellung von Momentanreserve ist bei CAES, ACAES
und HCAES am grofiten, da alle Konzepte sowohl im Motor- als auch im Gene-
ratorbetrieb eine Synchronmaschine verwenden. Das HES-GT verfiigt iiber einen
Synchrongenerator fiir die Gasturbine im Generatorbetrieb. Das HES-FC erhélt

Rang 5, da es nur einen kleinen Motor fiir die Wasserstoffverdichtung umfasst
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sowie einen Gleichrichter und einen Wechselrichter, die fiir die Bereitstellung der

Momentanreserve modifiziert werden miissen.

Flachenbedarf Das CAES weist den geringsten Flachenbedarf auf, da Kompressor,
Brennkammer, Turbine und Rekuperator die einzigen oberirdischen Anlagen sind.
Aufgrund der Elektrolyse erhoht sich der Flachenbedarf von HCAES und HES-GT
im Vergleich zu CAES. Die Brennstoffzelle des HES-FC erhoht den Flédchenbedarf
zusétzlich. Das hier vorgestellte ACAES-Konzept besteht aus zwei Kompressor- und
Turbinenstufen und benétigt somit zwei Wéarmespeicher und vier Warmetauscher
[40]. Es wird davon ausgegangen, dass der Flichenbedarf des ACAES unter dem des
HES-FC liegt, aber grofer ist als der Flichenbedarf der Konzepte mit Elektrolyse.

Ressourcenbedarf Wirmespeicher haben keinen auflergewohnlichen Ressourcen-
bedarf, da im wesentlichen kostengiinstige Speichermaterialen wie Gestein oder
Kalk genutzt werden [62]. Fiir die Herstellung PEM-Elektrolyseuren werden seltene
Metalle wie Iridium und Platin benotigt [47]. Auch fiir Brennstoffzellen werden

limitierte Ressourcen wie Platin und Ruthenium benétigt [73].

Die Elektrolyse weist auBerdem einen erheblichen Wasserbedarf von 15,9 kgga/kgio
auf. Da in Gasturbine und Brennstoffzelle wieder Wasser(-dampf) entsteht, empfiehlt
es sich, einen Wasserkreislauf zu implementieren, um den Wasserverbrauch so gering
wie moglich zu halten. Da eine vollstidndige Riickgewinnung allerdings kaum moglich
ist, ist der Wasserverbrauch der Konzepte mit Elektrolyse hoher als der von CAES
und HCAES.

Entwicklungspotential Bei der Elektrolyse- und Brennstoffzellentechnik ist eine
deutliche Kostenreduzierung in der Zukunft zu erwarten. Die Investitionskosten fir
Elektrolyseure konnen bis 2050 auf unter 500€/kW sinken (vgl. Abbildung 3.2).
Ebenso wird erwartet, dass der Wirkungsgrad um einige %-Punkte steigen wird
(vgl. Abbildung 2.4). Auch bei der Brennstoffzelle wird davon ausgegangen, dass
die Kosten bis 2030 auf ca. ein Viertel der aktuellen Kosten sinken werden [54, S.

156]. Die Kosten fiir thermische Energiespeicher konnten bis 2050 um ca. ein Drittel
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fallen [62]. Bei den restlichen Komponenten eines klassischen Gaskraftwerks wird
keine deutliche Kostenreduzierung oder Wirkungsgradverbesserung erwartet [51, S.
96]. Damit ist das Entwicklungspotential fiir das HES-FC am hochsten, gefolgt von
den Konzepten mit Elektrolyse. Das Potential fiir das ACAES wird etwas geringer
eingeschétzt, da die Forschung derzeit einen eindeutigen Fokus auf Wasserstoff legt
und deswegen davon ausgegangen wird, dass Wasserstoffprojekte in Zukunft stérker

gefordert werden. Das CAES hat das geringste Entwicklungspotential.

3.3 Zwischenfazit

Die aus den Untersuchungen folgende Rangfolge der Konzepte fiir jeden techno-
6konomische Kriterium ist im Netzdiagramm in Abbildung 3.4 dargestellt. Dabei
ist Rang eins der beste Rang und Rang fiinf der schlechteste Rang. Das bedeutet,
je kleiner die Flache innerhalb der Linie ist, desto besser schneidet das Konzept

insgesamt ab.

Es wird deutlich, dass jedes Konzept verschiedene Vor- und Nachteile aufweist.
Jedes Konzept erhélt mindestens einmal Rang eins und Rang fiinf, lediglich das
HCAES wird nie schlechter als Rang drei bewertet. Der Vorteil des HCAES liegt im
Wirkungsgrad: Durch die Nutzung der zuvor eingespeicherten Druckluft erhéht sich
der Brennstoffausnutzungsgrad im Vergleich zu einem offenen Gasturbinenprozess.
Dieser Zusammenhang ist auch beim CAES im Vergleich zu einem klassischen Erd-
gaskraftwerk zu sehen [31]. Der Wirkungsgrad des HCAES liegt dadurch gleichauf
mit dem HES-FC und um 10 %-Punkte besser als beim HES-GT. Aufgrund des
Wasserstoffs ist die Speicherkapazitat des HCAES und der HES-Konzepte deutlich
grofler als die Speicherkapazitat der beiden CAES-Konzepte. Das HCAES hat au-
Berdem die zweitniedrigsten leistungsbezogenen Investitionskosten, die niedrigsten
kapazitatsbezogenen Investitionskosten und ein hohes Technology Readiness Level.
Das Konzept weist auflerdem keine Standby-Speicherverluste und keine direkten
COg-Emissionen auf. Durch die Nutzung der Synchronmaschine fiir Kompressor
im Motorbetrieb und Turbine im Generatorbetrieb eignet es sich gut zur Bereit-

stellung von Systemdienstleistungen. Beim Flachenbedarf und Ressourcenbedarf
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Abbildung 3.4: Vergleich der Speicherkraftwerkskonzepte anhand von quantitativen
und qualitativen Kriterien mittels Rangordnung basierend auf einem
paarweisen Vergleich (1 - bester Rang, 5 - schlechtester Rang).

belegt es Rang zwei und drei. Aufierdem wird dem Konzept aufgrund der zukiinfti-
gen integralen Rolle von Wasserstoff im klimaneutralen Energiesystem ein gutes

Entwicklungspotential zugesprochen.

Zu den Nachteilen des CAES zdhlen hohen direkten Treibhausgasemissionen und
niedrigen Entwicklungspotentials. Das ACAES schneidet bei der Speicherkapazitét,
den kapazitdtsbezogenen Investitionskosten und den Standby-Verluste am schlech-
testen ab. Das HES-GT hat den schlechtesten Speicherwirkungsgrad aller Konzepte,
liegt bei den anderen Kriterien aber im Mittelfeld. Beim HES-FC fithrt die Brenn-
stoffzelle zu geringer Marktreife, hohen Kosten und einem hohen Ressourcenbedarf,

allerdings auch zu dem hochsten Entwicklungspotential.

Die Vorteile des HCAES werden auch anhand des Summenrangs deutlich. Der
Summenrang entspricht der Summe der Rénge je Kriterium, wobei unterschiedliche

Gewichtungen der Kriterien berticksichtigt werden. Dabei stellt der kleinste Sum-
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(a) Ungewichtet (b) Quantitativ  (c) Langzeitspeicher ~ (d) Leistung
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Gewichtungsfaktoren Ungewichtet Quantitativ Langzeitspeicher Leistung
Speicherkapazitit 1 1 1 0,5
Wirkungsgrad 1 1 0,5 1
Leistungsbez. Investitionskosten 1 1 0,5 1
Kapazitédtsbez. Investitionskosten 1 1 1 0,5
Technology Readiness Level 1 1 0,5 0,5
Speicherverluste 1 0,5 1 0,5
Emissionen 1 0,5 1 0,5
Systemdienstleistungen 1 0,5 0,5 1
Flachenbedarf 1 0,5 0,5 0,5
Ressourcenbedarf 1 0,5 0,5 0,5
Entwicklungspotential 1 0,5 1 0,5

Abbildung 3.5: Summenrang der Speicherkraftwerkskonzepte mit unterschiedlicher
Gewichtung der Kriterien (der niedrigste Summenrang ist das beste
Ergebnis).

menrang das beste Ergebnis dar. In Abbildung 3.5 ist der Summenrang je Konzept
fiir verschiedene Gewichtungen dargestellt. Werden alle Kriterien gleich gewichtet,
hat das HCAES-Konzept mit 21 den besten Summenrang. Werden die quantitativen
Kriterien hoher gewichtet als die qualitativen, ergibt sich das gleiche Bild. Die
Gewichtung Langzeitspeicher legt den Fokus auf Kriterien, die im zukiinftigen rege-
nerativen Energiesystem fiir Langzeitspeicher relevant sind (hohe Speicherkapazitat,
geringe kapazitédtsbezogene Investitionskosten, geringe Standby-Verluste, geringe
Emissionen und ein hohes Entwicklungspotential). Hier schneiden die neuartigen
Konzepte HCAES, HES-GT und HES-FC am besten ab. Bei der Gewichtung Leis-
tung steht die Bereitstellung von Regelleistung im Energiesystem im Vordergrund

(hoher Wirkungsgrad, niedrige leistungsbezogene Investitionskosten, Fahigkeit zur
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Bereitstellung von Systemdienstleistungen). Hierbei ergeben sich fiir das CAES und
HCAES die niedrigsten Summenrénge. Bei allen Gewichtungen hat das HCAES

den niedrigsten Summenrang und wird somit als bestens Konzept bewertet.

Fir die weiteren Untersuchungen in Teil B wird neben dem Wasserstoff-Druckluft-
Speicherkraftwerk (HCAES) auch das Wasserstoffspeicherkraftwerk mit Gasturbine
(HES-GT) ausgewahlt. Die beiden Konzepte sind sich sehr dhnlich im Hinblick
auf die Speicherung von Wasserstoff und die Riickverstromung durch Verbrennung
und unterscheiden sich nur im Hinblick auf die Druckluftspeicherung. Anhand
der Gewichtung Langzeitspeicher weist das HES-GT auflerdem nach dem HCAES
den zweitbesten Summenrang auf. Auch hinsichtlich des ungewichteten und des
quantitativen Summenrangs wird es nur etwas schlechter als das CAES bewertet.
Das CAES wird aufgrund der direkten COs-Emissionen nicht fiir die folgenden
Untersuchungen ausgewéhlt. Die geringe Marktreife und hohe spezifische Inves-
titionskosten fithren dazu, dass auch das ACAES und das HES-FC nicht weiter

berticksichtigt werden.
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Teil B: Dimensionierung von
HCAES-Speicherkraftwerken
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4 Modellbildung

Ziel der folgenden Untersuchungen ist die optimale Dimensionierung eines Speicher-
kraftwerks fiir die simultane Teilnahme an verschiedenen Energiemérkten anhand
eines mathematischen Optimierungsmodells mit perfekter Prognose. Die Model-
lierung erfolgt fiir ein Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk (HCAES) und ein
Wasserstoff-Speicherkraftwerk (HES) basierend auf den Konzepten aus Teil A. Das
HCAES verfiigt tiber einen Druckluftspeicher und einen Wasserstoffspeicher. Die
Kompression von Druckluft, die Bereitstellung von Wasserstoff und die gemeinsame
Riickverstromung in einem modifizierten Gasturbine erfolgt jeweils unabhéngig
voneinander. Das HES weist einen Wasserstoffspeicher auf, aber keinen Druckluft-
speicher, da die Riickverstromung tiber eine offene Gasturbine erfolgt. In diesem
Kapitel werden zunéchst das Ziel der Modellierung und die Anforderungen der
untersuchten Energiemérkte dargestellt. Die Modellbildung ist unterteilt in das
Kraftwerksmodell, die Modelle der Energiemérkte und die Zielfunktion. In jedem
Unterkapitel werden erst die Modellgleichungen und am Schluss die Eingangsdaten
erlautert. Die im folgenden verwendete Nomenklatur sieht Grofibuchstaben fiir

vorgegebene Parameter und Kleinbuchstaben fiir zu optimierende Variablen vor.

4.1 Ziel der Modellierung

Ziel der Modellierung in diesem Teil ist die optimale Dimensionierung des regene-
rativen Speicherkraftwerks im Hinblick auf eine Maximierung der wirtschaftlichen
Erlése im Rahmen der Teilnahme an verschiedenen Energiemérkten. Laut Schmidt
et al. [24] eignen sich sowohl ein Druckluftspeicherkraftwerk als auch ein Wasser-

stoffspeicher fiir die Teilnahme am Strommarkt und an den Regelleistungsmaérkten.
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Zu den hier modellierten Mérkten gehoren auflerdem die Moglichkeit eines Direkt-
vertrags mit einem Wind- oder Solarpark sowie der Verkauf von iiberschiissigen
Wasserstoff und Sauerstoff an Industriekunden. Durch die Teilnahme an mehreren
Maérkten konnen die Erlose eines Speichers erhéhen werden. Dieses Vorgehen wird
héufig multiple service provision oder co-optimization genannt. Die Komplexitét
dieses Ansatzes ergibt sich aus der begrenzten Leistung und Speicherinhalt des
Speicherkraftwerks: Die Teilnahme an einem Markt verringert das Potential des
Speicherkraftwerks, an anderen Mérkten teilzunehmen. Die gesamten Erlose sind
somit geringer als die Summe der Erlése, wenn das Kraftwerk an jedem Markt

einzeln teilnehmen wiirde [13].

Das Modell wird als lineares Optimierungsproblem gestaltet, wobei der Betrieb des
Speicherkraftwerks vereinfacht dargestellt wird. Die linearen Nebenbedingungen
basieren auf physikalischen Zusammenhéngen und beschreiben die Energiefliisse
im Kraftwerk. Betriebsrestriktionen wie Teillastwirkungsgrad, Umschaltzeiten und
begrenzte Forderraten der Kavernen werden nicht beriicksichtigt. Diese Vereinfa-
chungen werden vorgenommen, um nicht-lineare Zusammenhénge zu vermeiden.
Solche Zusammenhénge kénnen zwar mithilfe von ganzzahligen oder bindren Va-
riablen approximiert werden, allerdings erhoht sich dadurch die Komplexitidt und
die Rechenzeit des Modells. Da in diesem Modell zugleich die optimale Dimensio-
nierung und der Betrieb des Speicherkraftwerks berechnet werden sollen, muss ein
vereinfachten Modell des Kraftwerks entwickelt werden, um zu gewéhrleisten, dass
eine optimale Losung in annehmbarer Rechenzeit gefunden werden kann. Verschie-
dene Betriebsrestriktionen in Form von nicht-linearen Zusammenhéngen werden

allerdings in Teil C untersucht.

Bei diesem Modell handelt es sich um ein Modell mit perfekter Prognose (Perfect
Information Model) [13]. Das bedeutet, dass zeitabhingige Parameter wie Markt-
preise zu jedem Zeitpunkt innerhalb des Betrachtungszeitraums bekannt sind. Dies
entspricht nicht der Realitat, in der exogene Parameter begrenzte Prognosehorizon-
te und Prognosefehler aufweisen. Allerdings sind Modelle mit perfekter Prognose
niitzlich, um eine Obergrenze der betrieblichen und wirtschaftlichen Méglichkeiten

des Speichers zu ermitteln [13]. Modelle mit perfekter Prognose werden héufig als



4.1 Ziel der Modellierung

lineare Optimierungsmodelle ausgefiihrt, so wie es auch in diesen Untersuchungen

umgesetzt wird .

Day-Ahead-Markt Der Energiegrofhandel an der Stromborse teilt sich auf in
den Terminmarkt, den Spotmarkt und den Intraday-Markt. Auf dem Terminmarkt
werden langfristige Kontrakte mit Lieferzeitrdumen von Wochen bis Jahren gehan-
delt. Der Spotmarkt wird auch Day-Ahead-Markt genannt, da hier der Handel fiir
den néchsten Tag stattfindet. Die Preisbildung erfolgt anhand eines Marktgleichge-
wichtspreises fiir jede Stunde des Folgetages. Der Intraday-Markt schlieit sich an
den Spotmarkt an. Hier konnen Kapazitédten mit sehr kurzen Zeithorizonten bis 5
Minuten vor Lieferung gehandelt werden [83, S. 134ff].

Mit 1.416 TWh wurde 2020 ein Grofiteil der Energie iiber den borslichen Ter-
minmarkt gehandelt. Im Vergleich dazu wurden 231 TWh am Day-Ahead-Markt
gehandelt und der Intraday-Markt wies ein Handelsvolumen von 69 TWh auf [84].
Ein Grofiteil der erneuerbaren Energien wird aufgrund der guten Prognosegiite am
Day-Ahead-Markt gehandelt [83, S. 136]. Aus diesem Grund wird im Folgenden
die Teilnahme am Day-Ahead-Markt modelliert, jedoch nicht die Teilnahme am
Intraday-Markt. Fiir Stromspeicher entfallen mit der Neuerung des EEG 2023 alle
Abgaben und Umlagen beim Kauf von Energie am Day-Ahead-Markt [85].

Regelenergiemarkte Um die Frequenz im europdischen Verbundnetz konstant zu
halten, kénnen die Ubertragungsnetzbetreiber drei Arten von Regelenergie abrufen:
Primérregelung, Sekundérregelung und Minutenreserve. Es wird zwischen positiver
Regelenergie zur Steigerung der Netzfrequenz und negativer Regelenergie zur Sen-
kung der Netzfrequenz unterschieden. Die Produkte werden regelzonentibergreifend
beschafft. [83, S. 157{f]

Die Bereitstellung der Primérregelleistung erfolgt nach dem Solidaritatsprinzip
durch alle im europdischen Verbundnetz synchron verbundene Ubertragungsnetzbe-
treiber. Die automatische Aktivierung erfolgt innerhalb von 30 Sekunden und die
Regelleistung muss bis zu 15 Minuten bereitgestellt werden. Die Sekundéarregelre-

serve dient dem energetischen Ausgleich einer Regelzone und der Frequenzregelung.
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Die Aktivierung erfolgt automatisch durch den betroffenen Ubertragungsnetzbe-
treiber. Die Sekundarregelleistung muss innerhalb von fiinf Minuten vollstédndig
verflighar sein. Die Minutenreserve folgt bei grofierer Systemungleichgewichten auf
die Sekundérregelreserve und muss innerhalb von 15 Minuten vollstédndig aktiviert
werden [86].

Die Minutenreserve und die Sekundéarregelung gliedern sich in positive und ne-
gative Regelleistung und positive und negative Regelarbeit. Die Vorhaltung von
Regelleistung und der Abruf von Regelarbeit werden getrennt ausgeschrieben und
vergiitet. Bei der Priméarregelleistung erfolgt die Ausschreibung symmetrisch (keine
Aufteilung von positiver und negativer Regelreserve) und es wird ausschliefflich
ein Leistungspreis vergiitet. Die Preisbildung bei allen drei Regelenergiemérkten
erfolgt tiber ein pay-as-bid-Verfahren im Merit-Order-Prinzip [83, S. 157ff]. Die
Produktléinge betragt vier Stunden fiir Regelleistung und eine Viertelstunde fiir
Regelarbeit [86].

Anfahrzeiten von Gasturbinenkraftwerken liegen bei durchschnittlich 10 min [87, S.
61]. Aus diesem Grund kénnen Turbine und Kompressor zwar am Minutenreserve-
markt teilnehmen, allerdings nicht am Sekundérregelenergiemarkt, da die Leistung
hier innerhalb von 5 min nach Aktivierung erbracht werden muss. Die Elektrolyse
kann sehr dynamisch betrieben werden und eignet sich somit auch fiir die Teilnahme

am Sekundérregelenergiemarkt [49].

Stromliefervertrage mit EE-Anlagen Zur Finanzierung grofierer Wind- und
Solarparks werden aufgrund sinkender Einspeisevergiitung immer héufiger Strom-
liefervertrage, sogenannte Power Purchase Agreements (PPA), genutzt. Im Ausland
sind Direktvertrige bereits weiter verbreitet, da dort die staatliche Férderung von
EE-Anlangen héaufig weniger umfangreich ist. Im Allgemeinen versteht man unter
einem PPA einen langfristigen Stromvertrag zwischen Erzeuger und Vermarkter
oder Verbraucher mit einem festen Abnahmepreis. Die Hohe der Abnahmemenge,
der Preis und sonstige Vereinbarungen werden individuell zwischen den Vertrags-
partnern ausgehandelt [83, S. 126ff]. Im Folgenden wird die Moglichkeit untersucht,

Direktvertrédge mit einem Windpark und einem Solarpark abzuschliefen. Hierbei
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wird der Abnahmepreis vorgegeben und die Nennleistung des fiktiven Wind- oder

Solarparks ist variabel.

Wasserstoffverkauf und Sauerstoffverkauf Uberschiissiger Wasserstoff kann
iber eine Pipeline an zusétzliche Abnehmer verkauft werden. Mégliche Abneh-
mer sind Wasserstoff-Tankstellen, Hersteller von synthetischen Kraftstoffen und
verschiedene Industriezweige (Olraffinerien, Chemieindustrie, Eisen- und Stahlindus-
trie und Erzeugung von Prozesswirme) [54]. Brennstoffzellen und die Produktion
von synthetischen Kraftstoffen bendétigen hingegen Wasserstoff mit einem hohen
Reinheitsgrad. Durch die mogliche Verschmutzung infolge der Speicherung in einer
Salzkaverne wird im folgenden lediglich der Verkauf von Wasserstoff an die Industrie

untersucht.

Der in der Elektrolyse gespaltene Sauerstoff kann auch verkauft werden, um die
Erlose des Speicherkraftwerks zu erhohen. Eine Verwendung von Sauerstoff ist z. B.
in verschiedenen Verbrennungsprozessen zur Anreicherungen der Verbrennungsluft
oder Substitution der Verbrennungsluft sinnvoll. Anwendungsbereiche sind energi-
eintensive Industrieprozesse wie die Eisen- und Stahlindustrie sowie die Herstellung
von Glas, Zement, Kalk und Zellstoffen. Aulerdem kommt eine stoffliche Nutzung
in der Lebensmittelindustrie, bei der Miill- und Abwasseraufbereitung und in der
Medizin infrage [88].

Einschrankungen bei der Modellierung der Markte Durch die Optimierung der
Dimensionierung anhand der Betriebsfiihrung des Speicherkraftwerks handelt es sich
um ein komplexes mathematisches Optimierungsproblem. Da es sich um eine lineare
Programmierung handelt, kénnen auBerdem keine nicht-linearen Zusammenhéange
modelliert werden. Aus diesen Griinden werden folgende Vereinfachungen bei der
Modellierung der Markte getroffen:

o Das Kraftwerk wird als Price Taker modelliert. Das bedeutet, dass die Teil-
nahme des Kraftwerks an einem Markt keinen Einfluss auf den Marktpreis hat.

Es handelt sich somit nicht um ein strategisches Betriebsmodell nach [13].

ot
ot
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o Die Regelenergie teilt sich bei der Minutenreserve und der Sekundérregelenergie
in einen Markt fiir Regelleistung und einen Markt fir Regelarbeit auf. An den
Regelleistungsmérkten wird keine Abrufung von Arbeit berticksichtigt, sodass

es sich im Modell um reine Kapazitédtsméarkte handelt.

o Alle Regelenergiemérkte sind pay-as-bid-Markte, sodass die Marktteilnehmer
anhand ihres Angebotspreises vergiitet werden. Im Modell wird der Ange-
botspreis des Speicherkraftwerks allerdings nicht optimiert. Stattdessen wird
vereinfacht vorausgesetzt, dass das Speicherkraftwerk immer mit dem men-
gengewichteten Durchschnittspreis am Markt teilnimmt. In diesem Fall erhélt

das Speicherkraftwerk, wenn es ein Angebot macht, immer den Zuschlag.

o Es ist keine Vermischung der Regelleistungsmarkte vorgesehen. Das bedeutet,
dass das Kraftwerk im Ausspeicherbetrieb mit der Turbine nur positive Re-
gelenergie anbieten kann und im Einspeicherbetrieb mit Elektrolyse und ggf.
Kompressor nur negative Regelenergie. Es ist zum Beispiel nicht moglich, die
bereits an einem anderen Markt verkaufte Elektrolyseleistung durch positive
Regelarbeit zu verringern. Durch diese Einschrankung wird verhindert, dass
an einem Markt eingekaufte Leistung an einem anderen Markt verkauft wird,
ohne dass das Kraftwerk genutzt wird. Dies wéire aufgrund der perfekten

Prognose ein unverhéltnisméafiger Marktvorteil.

o Wind- oder PV-Leistung kann entweder im Einspeicherbetrieb eingespeichert
werden oder am Day-Ahead-Markt verkauft werden. Eine Vermarktung an
den Regelleistungsmérkten ist aufgrund der Unsicherheiten der Prognose nicht

vorgesehen.

Weitere netzdienliche Anwendungsfalle Neben den beschriebenen marktorien-
tierten Anwendungen gibt es fiir das Speicherkraftwerk auch netzdienliche Anwen-
dungsfille, die in diesem Rahmen nicht modelliert werden, da sie standortabhéngig
sind und keine Vergiitung oder eine individuelle Vergiitung aufweisen. Hierzu gehort
z.B. die Momentanreserve. Durch die in beiden Speicherkraftwerkskonzepten vor-

gesehene Synchronmaschine, die als Motor oder Generator betrieben werde kann,
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wird im Betrieb automatisch Momentanreserve bereitgestellt [81, S. 112]. Hierfiir
ist derzeit keine Vergiitung vorgesehen. Die Synchronmaschine bietet aulerdem die
Moglichkeit, mithilfe der Erregerspannung die Bereitstellung von Blindleistung zu
variieren. AuBlerhalb des reguldren Betriebs des Speicherkraftwerks kann die Syn-
chronmaschine im Phasenschieberbetrieb zusétzlich reine Blindleistung bereitstellen
[89, S. 329ff]. Der Bedarf an Blindleistung ist standortabhangig und die Vergiitung
erfolgt anhand eines individuellen bilateralen Vertrags zwischen Kraftwerksbetreiber
und Netzbetreiber.

Durch die Méglichkeit, die Salzkavernen fir kurze Zeit unterhalb des technischen
Minimaldrucks zu betreiben, ist ein solches Speicherkraftwerk zusétzlich schwarz-
startfihig. Das bedeutet, dass das Speicherkraftwerk im Falle eines Netzausfalls
selbststiandig hochfahren kann, um den Wiederaufbau des Netzes zu unterstiitzen [81,
S. 114]. Der Bedarf der Netzbetreiber an schwarzstartfahigen Anlagen ist ebenfalls

standortabhéngig und die Vergiitung erfolgt basierend auf einer Ausschreibung.

Abseits vom Regelleistungsmarkt muss der Netzbetreiber selbst fiir die Systemsta-
bilitdt sorgen. Das fiithrt bei hoher erneuerbarer Einspeisung zur Abregelung von
Erzeugungsanlagen zur Vermeidung von Engpéssen im Rahmen des Redispatch 2.0.
Jede konventionelle oder regenerative Erzeugungseinheit und jeder Speicher mit
mindestens 100 kW Erzeugungsleistung nehmen am Redispatch teil und miissen
téglich ihren Fahrplan fiir den Folgetag an den zustéindigen Ubertragungsnetzbe-
treiber tibermitteln. Hieraus werden anhand einer Lastflussberechnung zukiinftige
Netzengpésse detektiert. Bei Uberlastung wird eine Erzeugungseinheit herunterge-
fahren und an anderer Stelle wird ggf. eine Erzeugungseinheit hochgefahren. Die
am Redispatch teilnehmenden Anlagen haben Anspruch auf einen angemessenen
finanziellen Ausgleich. Die durch eine Redispatch-Mafinahme entstehenden Kosten
oder Verdienstausfille werden vom Netzbetreiber erstattet. Mit dem Redispatch
kann jedoch kein Gewinn erwirtschaftet werden, da es sich um einen kostenbasier-
ten Mechanismus handelt [90]. Auflerdem ist der Bedarf an Redispatch-Eingriffen
stark standortabhéngig. Aus diesem Griinden werden Redispatch-Mafinahmen im

folgenden ebenfalls nicht beriicksichtigt.
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Im Kontext von Energiespeichern wird haufig auch die Residuallastglidttung als netz-
dienlicher Betrieb genannt. Fiir die Residuallastglattung gibt es derzeit allerdings
keine 6konomischen Anreiz. Dieser ergibt sich jedoch implizit aus der Teilnahme
am Day-Ahead-Markt, da die Strommarktpreise mit der Netzlast und der Erzeu-
gung aus fluktuierenden erneuerbaren Energien korrelieren [91]. In Kapitel 7.2
wird der Einfluss der Residuallast auf die Prognose von Day-Ahead-Marktpreisen

untersucht.

4.2 Kraftwerksbetrieb

Das Kraftwerksmodell im Rahmen dieser Untersuchungen basiert auf den physi-
kalischen Energieflisssen im Ein- und Ausspeicherbetrieb. Dabei werden die Mo-
mentanleistungen der Komponenten (Turbine, Elektrolyse und ggf. Kompressor)
sowie der daraus resultierende Speicherinhalt des Wasserstoffspeichers und ggf. des
Druckluftspeichers in jedem Zeitschritt modelliert. Andere physikalische Grofien wie
die Volumenstrome oder der Druck in den Speichern werden nicht berechnet. Der
Zielvektor des Optimierungsproblems enthélt die zu optimierenden zeitabhéingigen
und zeitunabhéngigen Variablen. In Tabelle 4.2 sind alle zeitabhéngigen und zeitu-
nabhéngigen Variablen der beiden Speicherkraftwerkskonzepte dargestellt. Diese
umfassen den Betriebs des Kraftwerks (z. B. die elektrische Momentanleistung im
Turbinenbetrieb py(t), den Speicherinhalt der Wasserstoffkaverne e,(t)) und die
innerhalb der verschiedenen Anwendungen verkauft oder gekaufte Leistung (z. B.

die am Day-Ahead-Markt verkaufte elektrische Momentanleistung py,(t)).

Tabelle 4.1: Zu optimierende zeitabhéngige und zeitunabhéngige Variablen.

FZ Beschreibung Einheit HCAES HES
en(t) Speicherinhalt des Wasserstoffspeichers MWhyy, X b'e
en(t) Speicherinhalt des Druckluftspeichers MWhg X

pe(t)  Elektrische Leistung der Elektrolyse MW, X X
px(t) Elektrische Leistung des Kompressors MW X

pr(t)  Elektrische Leistung der Turbine MW X X
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Zu optimierende zeitabhéngige und zeitunabhéngige Variablen (Forts.).

FZ Beschreibung Einheit HCAES HES

pE(t)  Eingekaufte Leistung am Day-Ahead-Markt MWy

py(t)  Verkaufte Leistung am Day-Ahead-Markt MW

Pye(t) Negative Regelleistung am Minutenreserve- MW,
markt (Erbringung durch Elektrolyse)

pi(t)  Negative Regelleistung am Minutenreserve- MW be
markt (Erbringung durch Kompressor)

pyt(t)  Positive Regelleistung am Minutenreserve- MWy X X
markt (Erbringung durch Turbine)

pyz(t) Negative Regelarbeit am Minutenreserve- MW, X X
markt (Erbringung durch Elektrolyse)

pi(t) Negative Regelarbeit am Minutenreserve- MW be
markt (Erbringung durch Kompressor)

pir(t) Positive Regelarbeit am Minutenreserve- MWy X X

markt (Erbringung durch Turbine)

psp(t)  Negative Regelleistung am Sekundérregelleis- MW, X X
tungsmarkt (Erbringung durch Elektrolyse)

pa(t)  Negative Regelarbeit am Sekundarregelleis- MW, X X
tungsmarkt (Erbringung durch Elektrolyse)

pre(t)  Regelleistung am Primérregelleistungsmarkt MWy X X
(Erbringung durch Elektrolyse)

prx(t) Regelleistung am Primérregelleistungsmarkt MW X
(Erbringung durch Kompressor)

per(t)  Regelleistung am Primérregelleistungsmarkt MWy X X
(Erbringung durch Turbine)

pw(t)  Elektrische Leistung des Windparks MW

px(t)  Elektrische Leistung des Solarparks MW

pv(t)  Verkaufte Wasserstoffmenge MW,

ey Speicherkapazitat des Wasserstoffspeichers  MWhyy X X

ey Speicherkapazitiat des Druckluftspeichers MWhg X
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Zu optimierende zeitabhéngige und zeitunabhangige Variablen (Forts.).

FZ Beschreibung Einheit HCAES HES
Dy Nennleistung der Elektrolyse MW X X
Dy Nennleistung des Kompressors MW X

o Nennleistung der Turbine MW X X
o Nennleistung des Generators MWy X X
Dy Nennleistung des Windparks MW X X
o Nennleistung des Solarparks MW X X

Der Zielvektor enthélt auch zeitunabhéngige Variablen, wie beispielsweise die
Speicherkapazitat des Wasserstoffspeichers e}, um die optimale Dimensionierung der
Komponenten zu bestimmen. Einige Variablen werden nur bei der Modellierung des
Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks (HCAES) verwendet, da das Wasserstoff-
Speicherkraftwerk (HES) keine Druckluftkaverne und keinen Druckluftkompressor
aufweist. In diesem Kapitel wird zunéchst die Modellierung des HCAES beschrieben.
Am Ende jedes Unterkapitels wird darauf eingegangen, wie sich die Modellierung
des HES von der des HCAES unterscheidet.

Die Energiebilanzen der Wasserstoff- und Druckluftspeicher sind in Nebenbedingung
4.1 und 4.2 dargestellt. Der Speicherinhalt des Wasserstoffspeichers ey (t) gibt die
Energiemenge des gespeicherten Wasserstoff in MWhy;, bezogen auf den unteren
Heizwert an. Durch den Betrieb der Elektrolyse wird der Wasserstoffspeicher geladen
und der Betrieb der Turbine fiihrt zu einer Entladung des Speichers. Die verkaufte
Wasserstoffmenge py(t) kann entweder durch den Betrieb der Elektrolyse oder aus
dem Wasserstoffspeicher gedeckt werden. Der Speicherinhalt der Druckluftkaverne
e1(t) bezieht sich auf die eingespeicherte elektrische Energie und wird in MWhg,
angegeben. Beim Betrieb des Kompressors wird der Speicher geladen und durch
den Betrieb der Turbine wird der Speicher entladen. Die Wirkungsgrade sind
in Gleichung 4.16 bis 4.17 definiert. Das Modell basiert auf viertelstiindlichen
Zeitschritten, deshalb gilt At,;; = 0,25h.

60
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Um zu gewéahrleisten, dass keine Energie innerhalb des Betrachtungszeitraums im
System erzeugt oder vernichtet wird, sind der Speicherinhalt im ersten und im
letzten Zeitschritt iber e,(0) = e,(T") gleichgesetzt. Der Speicherinhalt der Kavernen
und die Momentanleistungen der Komponenten werden mit Nebenbedingungen
4.3 bis 4.7 durch die Speicherkapazititen der Kavernen e und die elektrische
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AuBlerdem muss die zu optimierende Speicherkapazitdt zwischen der minimalen
und maximalen Speicherkapazitat liegen (Nebenbedingungen 4.8 und 4.9). Die
Grenzen ergeben sich aus dem typischen geometrischen Volumen von in Deutschland

vorkommenden Salzkavernen (vgl. Gleichungen 4.18 bis 4.21).

Erm <el < EF™ (4.8)
E:]in S Cf S Ezlax (49)

Die installierten Leistungen der Komponenten werden auf 500 MW begrenzt, (Ne-
benbedingung 4.10). Die Grenze stellt eine technisch realistische Obergrenze der
Nennleistung der Komponenten dar. Die Nennleistung des Generators wird durch
die Nennleistung im Einspeicherbetrieb und im Ausspeicherbetrieb bestimmt (Ne-
benbedingung 4.11).

pY<B00MW  p¥ <500MW  p¥ < 500 MW (4.10)
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Do 2Py +Pk Pe>Dr (4.11)

Fir das HES unterscheidet sich die Speicherbilanz des Wasserstoffspeichers in
Nebenbedingung 4.12 von der des HCAES (vgl. Nebenbedingung 4.1) nur in der De-
finition des Wirkungsgrads im Ausspeicherbetrieb. Aulerdem wird die Begrenzung
der Generatorleistung angepasst (Nebenbedingung 4.11 wird durch 4.13 ersetzt).

pT(t)
e
Py >y (4.13)

en(t) =eu(t —1) +ng - pe(t) - Aty; —

AR pv(t) Aty (412)

Zusétzlich gelten diejenigen Nebenbedingung nicht, die den Druckluftkompressor
bzw. den Druckluftspeicher beschreiben (4.2, 4.4, 4.6 und 4.9).

Eingangsdaten Die Kraftwerksparameter werden aus den thermodynamischen
Berechnungen in Teil A hergeleitet (vgl. Kapitel 3.1.1). Fiir die Energiebilanzen (Ne-
benbedingungen 4.1, 4.2 und 4.12) werden verschiedene Wirkungsgrade definiert. Es
handelt sich hierbei jeweils nicht um den in Teil A definierten Speicherwirkungsgrad.
Bei der Berechnung des Wirkungsgrads der Wasserstoffproduktion 7, muss neben
der Arbeit der Elektrolyse Wy auch die Wasserstoffkompression Wi, beriicksichtigt

werden.

_ Qu
W + |‘/VK.II‘

Der Wirkungsgrad der Druckluftkaverne 7, in Gleichung 4.15 bezieht sich auf das

e = 0,620 MW, /MW, (4.14)

Verhéltnis zwischen ausgespeicherter Energie zur eingespeicherten Energie. Hierbei
ist Wy, die Arbeit des Kompressors im Motorbetrieb. Der Wirkungsgrad ist formal
grofer 1, da durch den Einsatz von Brennstoff mehr elektrische Energie ausge-

speichert werden kann, als elektrische Energie im Druckluftspeicher eingespeichert

L
T Wi

wurde.

= 1,426 MW /MW (4.15)
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4.2 Kraftwerksbetrieb

Fiir den Wasserstoffbedarf im Generatorbetrieb des HCAES wird 7r 5 mit Gleichung
4.16 definiert. Hierbei ist W, die Arbeit der Turbine und Qs der Brennstoffbedarf.

W,
T = |Q i = 0,835 MW /MWy, (4.16)

BS

Der Wirkungsgrad 7, in Gleichung 4.17 spiegelt den Wasserstoffbedarf der Turbine
des HES wieder und entspricht dem Verhéltnis aus ausgespeicherter Energie zu
Brennstoftbedarf.

Wa| — W,
N = % = 0,446 MW /MWy, (4.17)
BS

Die Brennstoffausnutzung des HCAES ist deutlich héher als beim HES aufgrund

der Nutzung von vorher gespeicherter Druckluft im Generatorbetrieb.

Das geometrische Volumen der Kaverne wird zwischen 250.000 m® und 1.000.000 m?
variiert. Diese Werte entsprechen typischen Volumina von norddeutschen Salzkaver-
nen [51]. Der Betriebsdruck liegt, analog zu den Berechnungen in Teil A, zwischen
40 bar und 100 bar. Daraus ergeben sich die minimalen und maximalen Speicherka-
pazitdten einer Wasserstoffkaverne und einer Druckluftkaverne in Gleichung 4.18
bis 4.21.

Em™ = Qus(V = 1.000.000 m®) = 105.540 MWhy, (
E™™ = Qus(V = 250.000 m?®) = 26.385 MWhyy, (
Er =W (V = 1.000.000m*) = 7.728 MWh, (4.20
E" = Wiy (V = 250.000m®) = 1.932 MWhy (
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4 Modellbildung

4.3 Energiemarkte

Im Rahmen der Modellierung kann das Speicherkraftwerk am Day-Ahead-Markt (In-
dex D) Energie einkaufen oder verkaufen (hochgestellter Index E bzw. V). Es nimmt
auferdem am Minutenreservemarkt (Index M), am Sekundérregelenergiemarkt (In-
dex S) und am Primérregelenergiemarkt (Index P) teil. Dabei kann es negative oder
positive Regelleistung vorhalten (hochgestellter Index L— bzw. L+) oder negative
oder positive Regelarbeit bereitstellen (Index A— bzw. A+). Zusétzlich kann Wind-
und Solarenergie tiber einen Direktvertrag einkaufen werden (Index W bzw. X).
In Abbildung 4.1 zeigt, wie die Momentanleistungen der Speicherkraftwerkskom-
ponenten und der Energiemérkte zusammenhéngen. Die Momentanleistungen von
Elektrolyse pg(t), Kompressor pk(t) und Turbine pr(¢) stehen den Leistungen des
Wind- und Solarparks, der Leistung am Day-Ahead-Markt und den Leistungen an
den Regelarbeitsméarkten gegeniiber.

Im Motorbetrieb wird die Leistung der Elektrolyse und des Kompressors entweder
durch den Windpark py(t) oder Solarpark pg(t), durch den Einkauf am Day-
Ahead-Markt pp(t) oder durch negative Regelarbeit (Minutenreserve p . (f) und
i (t) oder Sekundérregelarbeit pip(t)) gedeckt. Die Leistung vom Wind- und
Solarpark kann alternativ auch am Day-Ahead-Markt verkauft werden, anstatt
mit eingespeichert zu werden. Im Generatorbetrieb wird die Leistung der Turbine

entweder am Day-Ahead-Markt py(¢) verkauft oder am Minutenreservemarkt in

A+

A+ (t) vermarktet.

Form von positiver Regelarbeit p

Aus der Kombination dieser Anwendungsfille ergibt sich fir das HCAES die
Leistungsbilanz in Nebenbedingung 4.22. Auf der linken Seite stehen die Leistungen
der Kraftwerkskomponenten (positiv: Motorbetrieb, negativ: Generatorbetrieb).
Die rechte Seite stellt die Summe der ein- und verkauften Leistungen dar (positiv:

Einkauf, negativ: Verkauf).

Pe(t) + pu(t) — po(t) = Po(t) — po(t) + pas(t) + pa(t) — P (t)
+ pis () + pw(t) + px(t) (4.22)
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A
Pse(t)
Pais(t)
Motorbetrieb R R
B }pi‘i(t)
Pe (f) px(t)
pw(t)
J,pﬁ(t)
Generatorbetrieb pr(t) T
Pl (t)
vy

Abbildung 4.1: Leistungen im Modell des HCAES bei gleichzeitiger Teilnahme an
verschiedenen Energiemérkten (fiir das HES entfallen py(¢) und

P ())-

Fiir das HES gilt die Leistungsbilanz in Nebenbedingung 4.23. Es entféllt lediglich
die Kompressorleistung und die mit dem Kompressor anzubietende Regelarbeit im
Vergleich zur Leistungsbilanz des HCAES.

pu(t) = pe(t) = p(t) = Po(t) + Plis(t) — Piin(t) + 156 (t) + pw(t) +px(t)  (4.23)

4.3.1 Day-Ahead-Markt

Der Einkauf von Energie am Day-Ahead-Markt erfolgt fir die Elektrolyse und den
Kompressor. Um eine Vermischung des Day-Ahead-Markt mit den Regelenergie-
mérkten zu verhindern, muss die Summe aus Elektrolyse- und Kompressorleistung
in jedem Zeitschritt mindestens so grof sein wie die eingekaufte Leistung am Day-
Ahead-Markt (Nebenbedingung 4.24). Am Day-Ahead-Markt wird auBBerdem die

Turbinenleistung verkauft. Zusatzlich kann zuvor eingekaufte Leistung des Wind-
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oder Solarparks verkauft werden, wenn diese nicht durch den Betrieb der Elek-
trolyse oder des Kompressors gespeichert wird. Auch hier wird Nebenbedingung
4.25 eingefithrt, um zu gewéhrleisten, dass keine Regelarbeit am Day-Ahead-Markt
verkauft wird.

pl;)(f) < pm(t) + pK(t) (4'24)
py(t) < pe(t) + pw(t) + px(t) (4.25)

Da das Modell auf viertelstiindlichen Zeitschritten basiert (At,, = 0,25h), am
Day-Ahead-Markt aber Energie in Stunden-Blocken gehandelt wird, muss die am
Day-Ahead-Markt eingekaufte oder verkaufte Leistung innerhalb einer Stunde
konstant sein. Das wird mit den folgenden beiden Nebenbedingungen garantiert.

T, sind die Zeitschritte zu Beginn einer vollen Stunde.

PE(t) =pE(t+1)=-- = pE(t+3) VteT, (4.26)
o) =pi(t+1) = = pi(t +3) VieT, (4.27)

Fir das HES wird Nebenbedingung 4.24 mit 4.28 ersetzt.

Po(t) < pa(?) (4.28)

Eingangsdaten Als EingangsgroBen werden die Stundenwerte der deutschen Day-
Ahead-Auktion an der EPEX Spot fiir die Jahre 2015 bis 2021 verwendet [3].

4.3.2 Regelenergiemarkte

Die Bereitstellung von Regelarbeit erfolgt durch den Betrieb von Elektrolyse, Kom-
pressor und Turbine. Zusétzlich kann das Kraftwerk mit allen drei Komponenten
Regelleistung vorhalten. In diesem Modell handelt es sich bei den Regelleistungs-

maérkten um reine Kapazitatsmérkte, das heifit eine Abrufung der vorgehaltenen
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Leistung wird nicht beriicksichtigt. Die Komponenten des Speicherkraftwerks kon-
nen Regelleistung vorhalten, wenn sie mit einer Momentanleistung geringer als die
Nennleistung in Betrieb sind. Primérregelleistung wird immer symmetrisch vorgehal-
ten. Die Vorhaltung von Primérregelleistung ist nur moglich, dass die Komponenten
bereits im Betrieb ist. Abbildung 4.2 veranschaulicht die Leistungsvorhaltung durch
die Komponenten des HCAES.

(a) Motorbetrieb (b) Generatorbetrieb

0

Abbildung 4.2: Leistungsvorhaltung an den Regelenergiemérkten durch die Kompo-
nenten des HCAES im (a) Motorbetrieb und (b) Generatorbetrieb.

Im Motorbetrieb kénnen die Elektrolyse und der Kompressor unabhéngig voneinan-
der Regelleistung vorhalten. Die Elektrolyse nimmt dabei am Minutenreservemarkt
pio(t) und Sekundérregelleistungsmarkt piy(t) mit negativer Regelleistung teil
und kann zusdtzlich symmetrische Priméarregelleistung pp(¢) anbieten, wenn sie
in Betrieb ist. Der Kompressor ist weniger flexibel und kommt somit nicht fiir die
Sekundéarregelleistung infrage. Mit dem Kompressor kann negative Minutenreserve
Pyx(t) und im Betrieb auch Primarregelleistung ppx(t) angeboten werden. Mit der
Turbine kann positive Minutenreserve-Regelleistung pj(¢) und Primérregelleistung
ppr(t) vorgehalten werden. Fiir die Vorhaltung von positiver Sekundérregelleistung
ist die Turbine nicht flexibel genug. Fiir die Modellierung des HES entfallen die
Leistungen py(t), py(t) und pex(t).
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4 Modellbildung

Fir die Vorhaltung der Regelleistung mit der Elektrolyse gelten die Nebenbe-
dingungen 4.29 und 4.30. Die Summe aus Momentanleistung und vorgehaltener
Regelleistung an allen drei Regelenergiemérkten darf die Nennleistung der Elektro-
lyse nicht iiberschreiten. Primérregelleistung kann nur vorgehalten werden, wenn
die Elektrolyse in Betrieb ist (Nebenbedingung 4.30). Fur die Vorhaltung von Re-
gelleistung durch den Kompressor gelten die Nebenbedingungen 4.31 und 4.32. Der
Kompressor kann aufgrund seiner Triagheit nicht am Sekundérregelleistungsmarkt

teilnehmen.

Pe(t) + Pys(t) + Pip(t) + pee(t) < py (4.29)
Pe(t) < pe(t) (4.30)

Pi(t) + Pl () + pex(t) < i (4.31)

Pex(t) < pi(t) (4.32)

Bei der positiven Regelleistung gilt, dass die Summe aus Turbinenleistung, positiver
Regelleistung am Minutenreservemarkt und mit der Turbine vorgehaltene Primérre-
gelleistung die Nennleistung der Turbine nicht tiberschreiten darf (Nebenbedingung
4.33). Die vorgehaltene Primérregelleistung kann auflerdem nicht gréfer sein als die

Momentanleistung der Turbine (Nebenbedingung 4.34).

PT(t) + Ptﬁ(t) + PP,T(t) < p¥ (4-33)
pP,T(t) < pT(t) (434)

Die Hoéhe der vorgehaltenen Primérregelleistung richtet sich auflerdem nach der
Flexibilitat der Kraftwerkskomponenten. Typische Gasturbinen weisen einen Last-
gradienten von 6 %/min bis 15 %/min auf [92], das entspricht ca. 5% der Nenn-
leistung innerhalb von 30s. Die vorgehaltene Regelleistung wird dementsprechend
mit Nebenbedingungen 4.36 und 4.35 begrenzt. Elektrolyseure kénnen hingegen
aufgrund von kurzen Anfahrtszeiten und hohen Lastgradienten uneingeschrankt

am Priméarregelleistungsmarkt teilnehmen [49].

Pexc(t) < 0,05 pg (4.35)
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4.8 Energiemdrkte

per(t) < 0,05 p} (4.36)

Bei der Teilnahme an den Regelleistungsmérkten muss gewéhrleistet werden, dass
das Speicherkraftwerk in der Lage ist, die Regelleistung bei Abrufung iiber einen
vorgegebenen Zeitraum zu erbringen (15 min bei Primérregelleistung und Sekundér-
regelleistung, eine Stunde bei Minutenreserve [83, S. 158]). Wenn die Elektrolyse an
einem Regelleistungsmarkt teilnimmt, wird mit der Nebenbedingung 4.37 gewéahr-
leistet, dass der Speicherinhalt des Wasserstoffspeichers ausreichend niedrig ist: Der
Speicherinhalt darf nur so hoch sein, dass die vorgehaltene negative Regelleistung
noch abgerufen werden konnte. Nebenbedingung 4.38 gilt fiir die Vorhaltung von

Regelleistung mit dem Kompressor und dem Druckluftspeicher.

en(t) + Pie(®) - me - Th+p5o(t) - ne - 0,25h 4 peg(t) - me - 0,250 < ey (4.37)
en(t) + pic(t) - Th + pex(t) - 0,250 < e (4.38)

Bei der Vorhaltung von positiver Regelleistung musst der Speicherinhalt in jedem
Zeitschritt grofl genug sein, um die vorgehaltene positive Regelleistung bei Abrufung
zu erbringen. Nebenbedingungen 4.39 bis 4.39 beriicksichtigen diese Einschriankung
fiir die Vorhaltung mit der Turbine.

i (t 4

Piia() 4 Per®) g ony < en(t) (4.39)
Nru Nru
L+ t -

Piia(t) 1h -+ Beo ®) 0,25h < e (t) (4.40)
Nrr Uess

Die Regelleistungsvorhaltung ist innerhalb eines 4-Stunden-Blocks konstant (Ne-
benbedingungen 4.41 bis 4.43). T\, = Ts = T} sind die Zeitschritte zu Beginn eines
4-Stunden-Blocks.

) =Pt +1) = =pit+15) Vi={E K T} AVteT, (441)
Psp(t) =pp(t+1) = =pi(t+15) Vel (4.42)
Pei(t) =pps(t+1)=---=pp,(t+15) Vi={E,K, T} AVteTl, (443)
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Bei den Regelarbeitsméarkten handelt es sich um reine Energiemérkte, das bedeutet,
dass die Bereitstellung von Energie, nicht die Vorhaltung von Leistung, vergiitet
wird. Negative Regelarbeit am Minutenreservemarkt wird von der Elektrolyse
und dem Kompressor bereitgestellt. Negative Sekundérregelarbeit kann nur mit
der Elektrolyse bereitgestellt werden, da der Kompressor nicht flexibel genug ist.
Nebenbedingungen 4.44 und 4.45 gewéhrleisten, dass die Regelarbeit durch die
jeweilige Komponente bereitgestellt wird, sodass die Energiemérkte nicht vermischt

werden.

~

Pus(t) +psu(t) < pe(t (4.44)
p:&((t) < pK(t) (4'45)

Positive Regelarbeit am Minutenreserve-Markt wird mit der Turbine erbracht. Die
Leistung des Wind- oder Solarparks kann hierfir nicht verwendet werden, deswegen
muss die Momentanleistung der Turbine immer mindestens so grofl sein wie die am

Minutenreserve-Markt bereitgestellte Regelarbeit.
Pux(t) < pa(t) (4.46)

Das Handelsvolumen an den Regelenergiemérkten ist insgesamt deutlich kleiner ist
als am Day-Ahead-Markt. Um die Modellierung des Speicherkraftwerks als Price
Taker zu gewéhrleisten, muss berticksichtigt werden, dass das Speicherkraftwerk nur
einen Bruchteil des Markts bedient. So wird vermieden, dass andere Marktteilnehmer
zusétzlich modelliert werden miissen. Die vorgehaltenen Leistung bzw. die abgerufene
Arbeit pi,(t) darf einen Anteil By, der insgesamt am Markt vorgehaltenen Leistung
bzw. abgerufenen Arbeit P> nicht iiberschreiten. Hierdurch wird sichergestellt,

dass die Teilnahme des Kraftwerks die Marktpreise nicht beeinflusst.

Pus(t) T Pux(t) < By B Vi={L— A-} (4.47)

Pyr(t) < By - Py™ Vi={L+,A+} (4.48)

piy(t) < Bg- P Vi={L-,A-} (4.49)

Pea(t) + pes(t) + pex(t) < Bo - P (4.50)
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Fir das HES gelten diejenigen Nebenbedingungen nicht, die den Druckluftkom-
pressor oder den Druckluftspeicher beschreiben (4.31, 4.32; 4.38, 4.35 und 4.45).
Die Nebenbedingung 4.39, die die Regelleistungsvorhaltung des Wasserstoffspei-
chers beschreibt, wird durch 4.51 ersetzt. AuBlerdem gelten zur Begrenzung des
Marktvolumens die Nebenbedingungen 4.52 und 4.53 statt 4.47 und 4.50.

L+ (¢
pin) 4 Pealt) 0,25h < ey(t) (4.51)
‘ T ‘ e
Pus(t) < By- B Vi={L— A-} (4.52)
Per(t) +pe(t) < By - Pi (4.53)

Eingangsdaten Die Vergiitung am Regelleistungsmarkt erfolgt anhand eines Pay-
as-Bid-Verfahrens. Das bedeutet, dass ein Marktteilnehmer anhand seines An-
gebots bezahlt wird, nicht anhand eines Market-Clearing-Preises, wie es beim
Day-Ahead-Markt der Fall ist. Ohne die Modellierung anderer Marktteilnehmer
ist die Optimierung des Angebots jedoch nicht moglich. Aus diesem Grund wird
der Angebotspreis fiir die Regelleistungsmaérkte vorgegeben. Dieses Vorgehen ist
unter anderem zu finden in [93], [94], [95] und [96]. Im Folgenden werden die histo-
rischen mengengewichteten Durchschnittspreise der verschiedenen Regelleistungs-

und Regelarbeitsmérkte aus [3] verwendet.

Das Speicherkraftwerk wird als Price Taker modelliert, was bedeutet, dass seine
Teilnahme an einem Markt keinen Einfluss auf den Marktpreis hat. Diese Vereinfa-
chung setzt voraus, dass der Marktanteil des Speicherkraftwerks ausreichend klein
ist. Das Marktvolumen der Regelleistungsmérkte ist fiir die Primérregelleistungs-
markt am geringsten. In den Jahren 2015 bis 2021 lag die mittlere vorgehaltene
Primérregelleistung zwischen 538 MW und 620 MW, das mittlere Marktvolumen des
Sekundarregelleistungsmarkts war hingegen mit 1.836 MW bis 2.064 MW deutlich
grofer. Fir den Minutenreservemarkt ist die mittlere vorgehaltene Regelleistung von
ca. 2.000 MW in 2015 auf 500 MW bis 1.100 MW in 2021 gesunken. Hinsichtlich der
abgerufenen Regelarbeit weist der Minutenreservemarkt ein héheres Marktvolumen
als der Sekundarregelarbeitsmarkt. Am Sekundérregelarbeitsmarkt wurden in den
Jahren 2015 bis 2021 durchschnittlich 40,4 MWh (positiv) bzw. 28,7 MWh (nega-
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tiv) pro Viertelstunde abgerufen, am Minutenreservemarkt hingegen 106,8 MWh
(positiv) bzw. 88,6 MWh (negativ). Im Folgenden wird der Marktanteil des Speicher-
kraftwerks B, fir alle Regelleistung- und -arbeitsmarkte auf 10 % des Marktvolumens

gesetzt.

4.3.3 Stromliefervertrage mit EE-Anlagen

Der modellierte Direktvertrag mit einem Wind- oder Solarpark umfasst einen
Festpreis und eine Abnahmepflicht, wobei das Speicherkraftwerk die Wind- oder
Solarenergie selber einspeichern oder am Day-Ahead-Markt verkaufen kann. Es wird
die Moglichkeit beriicksichtigt, dass die abzunehmende Leistung auf bis zu 70 % der
Momentanleistung gesenkt wird, um dem Speicherkraftwerk mehr Flexibilitdt zu
bieten. Das Speicherkraftwerk muss allerdings 100 % der erzeugten Energie zahlen.
Eine Reduzierung des verwendeten Leistung ist attraktiv, wenn die Speicher voll
sind und der Day-Ahead-Marktpreis niedrig. Der EE-Anlagenbetreiber kann die
restlichen 30 % der Momentanleistung selber nutzen. So erhoht sich die Attraktivitat

des Direktvertrags fiir beide Seiten.

Im Modell wird die installierte Leistung des Windparks p§, und des Solarparks
pX optimiert. Mit Nebenbedingungen 4.54 und 4.55 wird gewéhrleistet, dass die
verwendete Wind- und Solarleistung zwischen 70 % und 100 % der Momentanleistung

der Anlage liegt. Dabei ist P"(t) die normierte Einspeiseleistung (i = {W, X}).

0,7 Py(t) -y < pw(t) < Pu(t) - ply (
0.7 PR(t) - py < px(t) < Pi(t) - 15 (
Die installierten Leistungen des Wind- und Solarparks werden ebenfalls auf 500 MW
begrenzt. Dieser Wert wird als realistische, technische obere Grenze fiir die Nenn-
leistung eines EE-Parks gewéhlt und dient zusatzlich dazu, zu verhindern, dass das

Speicherkraftwerk einen unverhéltnisméBigen Anteil der in Deutschland installierten
EE-Leistung tiber Direktvertriage bindet.

Py <B00MW  py < 500 MW (4.56)
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Eingangsdaten Als Preise fiir die Wind- und Solarenergie werden die mengen-
gewichteten durchschnittlichen Zuschlagswerte verwendet, die nach dem Direkt-
vermarktungsprinzip fiir Anlagen > 750kW je Ausschreibungsrunde berechnet
werden. Diese lagen im Dezember 2020 bei Ky, = 5,91 ct/kWh (Wind an Land) und
Ky =5,1ct/kWh (Solar) [84].

Das Verfahren zur Berechnung der normierten Einspeisezeitreihen eines fiktiven
Windparks und eines fiktiven Solarparks wird in Anhang B.1 beschrieben. Es
werden Wetterdaten einer Wetterstation des Deutschen Wetterdienstes in Nord-
West-Niedersachsen verwendet. Die Leistungskurve des Windparks basiert auf
Messdaten von Windenergieanlagen verschiedener Hersteller im 3-MW-Bereich.
Beim Solarpark wird eine Stidausrichtung mit 30° Neigung angenommen. Auerdem
werden die Modultemperatur und Verluste durch Reflexion, Verschmutzung und
den Wechselrichter berticksichtigt.

4.3.4 Wasserstoffverkauf und Sauerstoffverkauf

Uberschiissiger Wasserstoff, der nicht im Speicherkraftwerk genutzt wird, kann
an externe Abnehmer verkauft werden. Die Wasserstoffmenge, die je Zeitschritt
verkauft wird, kann entweder direkt aus der Elektrolyse oder aus der Kaverne
bereitgestellt werden kann (vgl. Energiebilanzen des Wasserstoffspeichers 4.1 und
4.12). Die zu verkaufende Menge wird optimiert und kann nicht gréfer sein als die

Kapazitat der Pipeline Py, hierfiir wird folgende Nebenbedingung hinzugefiigt.
py(t) < PY (4.57)

Die Erlose durch den Wasserstoffverkauf ergeben sich aus der verkauften Was-
serstoffmenge je Zeitschritt multipliziert mit einem Festpreis. Beim Betrieb der
Elektrolyse wird zusatzlich Sauerstoff produziert, der ebenfalls verkauft wird. Die
Erlése durch den Sauerstoffverkauf werden in der Zielfunktion ebenfalls tiber einen
Festpreis berticksichtigt. Der Transport von Sauerstoff erfolgt mit Druckflaschen

und wird nicht durch eine Transportkapazitét begrenzt. Kosten fir Trocknung,
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Verdichtung, Speicherung und Transport des Sauerstoffs flieBen in die Festlegung

des Verkaufspreises ein.

Eingangsdaten Die derzeitigen Gestehungskosten fiir Wasserstoff aus Erdgasre-
formierung liegen in Europa bei 1,7 $/kg bezogen auf den unteren Heizwert [54, S.
42]. Die Wasserstoffgestehungskosten fiir COo-freien Wasserstoff liegen aktuell bei
2,7$/kg bis tiber 4$/kg [97]. Da die Verdichtung, der Transport und die Reinigung
des Wasserstoffs nicht berticksichtigt wird, wird von einem aktuellen Marktpreis
von 2€/kg = 60€/MWhy, ausgegangen.

Beim Bezug von elektrischer Energie zur Erzeugung von Wasserstoff, der nicht
riickverstromt wird, fallen Steuern und Abgaben in Hohe von 2,883 ct/kWhe =
4,448 ct /kWhy, an?. Lediglich die EEG-Umlage [85] und die Netzentgelte [98] ent-
fallen. Nach Abzug der Steuern und Abgaben ergibt sich somit ein Wasserstoffpreis
von Ky = 15,53€/MWhyy,.

Die Forderkapazitat der Wasserstoff-Pipeline hdngt von verschiedenen Parametern
ab. Die Forderkapazitét einer Pipeline mit einem Durchmesser von 500 mm und
einem Betriebsdruck von 50 bar liegt zwischen 300 MWy, (25 % Auslastung) und
1.200 MWy, (100 % Auslastung). Mit einem Durchmesser von 900 mm steigt die
Fordermenge auf 4.700 MWy, bei 100 % Auslastung [99, S. 112]. Im Folgenden
wird eine maximale Einspeiseleistung von P = 500 MWy, des Speicherkraftwerks

angenommen, da die Pipeline auch von anderen Marktteilnehmer verwendet wird.

Die Reinheit des Sauerstoffs, der in der Elektrolyse als Nebenprodukt anféllt, ist
ausreichend fiir medizinische Anwendungen [100]. Das Linde-Verfahren ist derzeit
die effizienteste und kostengtinstigste Technologie zur Erzeugung grofler Mengen von
medizinischem Sauerstoff. Dieses Verfahren weist einen spezifisches Energiebedarf
von 0,5kWh/Nm? auf [100]. Bei einem Strompreis von 30,5€/MWh (Durchschnitt
2020, Datenbasis: [3]) ergeben sich Betriebskosten von 1ct/kg. Der GroBhandels-
preis? lag 2020 bei 15 ct/kg. Da Trocknung, Verdichtung, Speicherung und Transport

2Abnahmefall 24 GWh pro Jahr (2020): 0,226 ct/kWh KWKG-Umlage, 0,12 ct/kWh Konzes-
sionsabgabe, 0,063 ct/kWh §19 StromNEV-Umlage, 0,416 ct/kWh Offshore-Netz-Umlage,
0,0075 ct/kWh Umlage fiir abschaltbare Lasten und 2,05 ct/kWh Stromsteuer [84, S. 271]
3Telefonische Aussage eines Unternehmens der chemischen Industrie
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4.4 Zielfunktion

des Sauerstoffs nicht berticksichtigt wird, wird im Folgenden mit einem Preis von

5 ct/kg gerechnet.

4.4 Zielfunktion

Die Zielfunktion 4.58 des Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks (HCAES) stellt
die innerhalb des Betrachtungszeitraums erzielten Erlose am Day-Ahead-Markt
und den Minutenreservemérkten sowie die Erlése durch den Wasserstoff- und
Sauerstoffverkauf abzliglich der Kosten fiir Wind- und Solarenergie und der auf
den Betrachtungszeitraum bezogenen Investitionskosten dar. Die Zielfunktion und

somit die jahrlichen Gewinne werden im Rahmen der Optimierung maximiert.

T
max (2 (TD(t) —en(t) + ra(t) + (1) + () + 1 (t) + ro(t))

t=1

—Cyw — Cx — Cg — Cx — Cp — Cg — Cy — CL) (4.58)

Die Erlos- und Kostenterme am Day-Ahead-Markt und den Regelenergiemérkten
sind in Gleichung 4.59 bis 4.63 dargestellt. Die Erlose am Day-Ahead-Markt rp(t)
ergeben sich aus dem Verkauf von Energie und die Kosten ¢, (t) stehen fir den
Kauf von Energie. Hierbei ist K, (¢) der Preis am Day-Ahead-Markt in €/MWh
und At,;; = 0,25h die Lange eines Zeitschritts.

ro(t) = Ko(t) - pl(t) - Atys (4.59)
co(t) = Kn(t) - pp(t) - Aty (4.60)

Die Erlése am Minutenreservemarkt ry(t) setzen sich zusammen aus den Erlosen
fiir negative und positive Regelleistung und fiir negative und positive Regelarbeit.
Der Preis am Regelleistungsmarkt K, (¢) wird fiir Vorhaltung von Regelleistung
innerhalb eines vier-Stunden-Blocks bezahlt und wird mit dem Faktor 1/16 auf die
Zeitschritte aufgeteilt. Am Regelenergiemarkt wird hingegen die abgerufene Energie

verglitet. Ebenso verhélt es sich mit den Erlosen am Sekundérregelleistungsmarkt



4 Modellbildung

rs(t), wobei das Speicherkraftwerk aufgrund der Tragheit der Turbine nur negative

Sekundérregelleistung anbieten kann.

nalt) = 5 - K5 0 (Bha(0)+ i) + K2 () (al0) + 90 - A
g K0 B0 + K0 1) - A (1.61)

ra(t) = g6 K () pla(t) + K2(0) - pli(r) - At (162)

o) = 56 Kel0) (oslt) + polt) + a0 (1.63)

Die Kosten fiir Wind- und Solarenergie ¢y (t) und cx(¢) im Rahmen eines Direktver-
trags werden anhand der zu optimierenden installierten Leistung des Wind- oder
Solarparks und eines konstanten Abnahmepreises Ky, bzw. Ky berechnet, wobei
Px(t) und Pz(t) die normierten Einspeisezeitreihen darstellen. Die Erlése durch
den Wasserstoffverkauf r,(t) ergeben sich aus der verkauften Wasserstoffmenge
und einem konstanten Wasserstoffpreis K. Die Erlése durch den Sauerstoffverkauf
ro(t) entsprechen der elektrischen Elektrolyseleistung multipliziert mit dem Wir-
kungsgrad der Elektrolyse, der spezifischen Sauerstoffmenge! und einem konstanten

Sauerstoffpreis K.

o = Ko+ 3 (B Palt) - ) (4.64)
t=1
T
o =Ky ) (pii - P(t) Atu> (4.65)
t=1
rv(t) = Ky - py(t) - Aty (4.66)
7o(t) = Ko - 238 kgoo/MWhyg i - s - pu(t) - Aty (4.67)

Die jahrlichen Investitionskosten der Speicherkraftwerkskomponenten Elektrolyse
cg, Kompressor ¢, Turbine ¢y, Generator ¢y, Wasserstoffkaverne c¢; und Druck-
luftkaverne ¢, sind in Gleichung 4.68 bis 4.73 dargestellt. Die Investitionskosten
berechnen sich aus den auf die Lebensdauer bezogenen jahrlichen spezifischen In-

vestitionskosten in €/MW multipliziert mit der Nennleistung. Dabei werden die

4Die spezifische Sauerstoffmenge (238kgoy/MWhpa i) setzt sich zusammen aus dem Verhéltnis
der molaren Massen von Sauerstoff und Wasserstoff und dem Heizwert von Wasserstoff.
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4.4 Zielfunktion

Investitionskosten gleichméfig auf alle Nutzungsjahre aufgeteilt, ohne Zinsen zu
berticksichtigen. Die Lebensdauer 7" wird in Jahren angegeben und ist komponenten-
spezifisch. Die Investitionskosten enthalten auflerdem fixe spezifische Betriebskosten
pro Jahr, die komponentenspezifisch als Prozentsatz B™ von den Investitionskosten

angegeben werden.

I

Cp = (7 + B IE) - py (4.68)
T
s

ok = (—K + B 1K> Y (4.69)
Tx
I

e = (; LBy IT) P (4.70)
I, ,

co = (—“ + B 1G> -y (4.71)
T

Bei den Kavernen sind nur ein Drittel der Investitionskosten von der Speicherkapa-
zitat der Kaverne abhéngig (1), zwei Drittel fallen unabhingig von der Grofie der
Kaverne bei der Aussolung an (I™).

]ﬁx ]var

a= (g a) (o penr) (4.72)
H H
]]i‘ * fix fix ]]\:E" fix var N

o= (B I) - (B B L) ) (4.73)
L L

Beim Wasserstoff-Speicherkraftwerk (HES) unterscheidet sich die Zielfunktion 4.74
nur insofern von der Zielfunktion 4.58 des HCAES, dass die Investitionskosten fiir

Druckluftkaverne und Druckluftkompressor nicht enthalten sind.

max (Z (TD(t) —cp(t) +ru(t) +rs(t) +re(t) + rv(t) + ro(t))

t=1

—Cw — Cx — Cp — Cp — Cq — cH) (4.74)

Die Gleichungen zur Berechnung der Erlése am Minutenreserve-Markt 4.61 und am

Primarregelleistungsmarkt 4.63 werden ersetzen durch 4.75 und 4.76.
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4 Modellbildung

1
ra(t) = 7= - K (1) - pie(t) + K (1) - pu(t) - At

16
- % K1) () + KN p () - At (4.75)
TP(t) = %6 . Kp(t) . (pP,E(t) +pP_T(t)) (476)

Eingangsdaten In Teil A werden absolute Investitionskosten je Komponente
berechnet (siehe Tabelle 3.3 auf S. 38). Diese werden nun durch die Nennleistung der
jeweiligen Komponente geteilt, um die spezifischen Investitionskosten der Elektrolyse,
der Turbine, des Generators und des Kompressors zu erhalten, die hier in Tabelle 4.2
dargestellt sind. Die Kosten fiir die Kavernen bestehen aus fixen Kosten unabhéngig
von der Grofie der Kaverne und variablen Kosten, die mit der Speicherkapazitéit
der Kaverne multipliziert werden. Die Kostenkomponenten werden anhand eines
linearen Zusammenhangs und den Eckpunkten 7(250.000m?) = 25 Mio.€ und
I(1.000.000m?) = 35 Mio. € berechnet [51, S.91]. Daraus ergeben sich fixe Kosten
fiir eine einzelne Kaverne von 21,7 Mio. € bzw. 16,3 Mio. € bei gleichzeitigem Bau
von zwei Kavernen. Die spezifischen variablen Kosten der Kavernen beziehen sich
auf die eingespeicherte Energie und sind aus diesem Grund fiir die Druckluftkaverne

deutlich hoher als fiir die Wasserstoffkaverne.

Tabelle 4.2: Spezifische Investitionskosten der Komponenten des Speicherkraftwerks
basierend auf Kostenrechnungen in Teil A.

HCAES HES

Elektrolyse I, 1.176.103€/MW 1.172.298€/MW

Druckluftkompressor Iy 93.118€/MW

Turbine Iy 22.663€/ MW 79.523 €/ MW

Generator I 12.322€/MW 12.322€/MW

Wasserstoftkaverne £ 16,3 Mio. € 21,7Mio. €
I 94,8€/MWhy,  126,3€/MWhy,

Druckluftkaverne I 16,3 Mio. €

™ 1.725€/MWh,
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4.4 Zielfunktion

Die Kosten fiir die Elektrolyse enthalten die Kosten fiir die Wasserstoffverdichtung
und sind somit etwas hoher als in Abbildung 3.2 in Teil A dargestellt (S. 35).
Die Wasserstoffverdichtung hat héhere leistungsbezogene Investitionskosten als die
Elektrolyse und hat beim HCAES einen hoheren Anteil an der Gesamtleistung des
Wasserstoffsystems als beim HES. Daraus resultieren hohere leistungsspezifische
Investitionskosten fir das Elektrolysesystem bei HCAES als beim HES. In den
spezifischen Investitionskosten der Turbine sind die Kosten fiir die Brennkammern
enthalten und beim HES zusatzlich die Kosten fiir die Luftverdichtung des offenen
Gasturbinenprozesses, wodurch die spezifischen Investitionskosten der Turbine beim
HES deutlich hoher sind als beim HCAES.

Fiir die Lebensdauer aller Komponenten eines konventionellen Gaskraftwerks (Druck-
luftkompressor, Turbine, Generator) wird Ty = Ty = T, = 30 Jahre und fiir die fixen
Betriebskosten B = B = B = 4% der Investitionskosten angenommen [101].
Die Lebensdauer von Salzkavernen liegt laut [51, S. 88ff] bei iiber 30 Jahren und die
jahrlichen fixen Betriebskosten fiir die ober- und untertégigen Anlagen entsprechen
0,6 % der Investitionskosten. Im Folgenden wird vereinfacht 7}, = T;, = 40 Jahre und
Bf = Bf* = 1% angenommen. Die Lebensdauer von Elektrolyseuren wird haufig in
Volllaststunden oder Betriebsstunden angegeben. Da die Betriebsstunden vor der
Modellierung kaum abgeschétzt werden kénnen, wird als kalendarische Lebensdauer
Ty, = 20 Jahre gewahlt (vgl. [47], [48]). Die jahrlichen fixen Betriebskosten werden

basierend auf [50] mit Bf* = 2% der Investitionskosten angenommen.
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5 Ergebnisse der Dimensionierung

Die optimale Dimensionierung erfolgt in diesem Kapitel fiir beide Speicherkraft-
werkskonzepte anhand der simultanen Teilnahme an verschiedenen Energiemérkten
basierend auf dem im vorherigen Kapitel beschriebenen Modell. Hierbei werden
anhand der Kraftwerkseinsatzplanung die 6konomisch optimalen Nennleistungen der
Komponenten des Kraftwerks bestimmt. Im Folgenden wird zunéchst ein Basisjahr
definiert, das die aktuellen und zukiinftigen Marktbedingungen angemessen abbildet.
Anhand des Basisjahres werden verschiedene Eingangsparameter der Energiemérkte
variiert und deren Einfluss auf die Ergebnisse der Dimensionierung untersucht.
Zum Schluss werden drei Preisszenarien entwickelt, die fiir die Dimensionierung des

Speicherkraftwerks verwendet werden.

5.1 Bestimmung eines Basisjahrs

Ziel der Untersuchungen ist zundchst die Bestimmung eines représentativen Zeit-
verlaufs der Eingangszeitreihen als Basis fir die folgende Parametervariation. Ein
reprisentativer realer Abschnitt eines Zeitverlaufs ist bei Energiesystemsimulationen
immer vorzuziehen im Vergleich zu generischen oder durchschnittlichen Werten,
da die Nutzung von durchschnittlichen Werten zur Unterschiatzung der System-
kosten und -erlose fithrt. Dabei steigt die sinnvolle Lénge dieses repriasentativen
Abschnitts mit steigendem Anteil erneuerbarer Energien und (saisonaler) Speicher
im Energiesystem [102]. Fiir die Untersuchungen wird als Lange des repréisentativen

Abschnitts ein Jahr gewéhlt.

Zur Bestimmung eines geeigneten Basisjahrs werden die Preis- und Einspeisezeitrei-

hen der Jahre 2015 bis 2021 verwendet. Ziel der Optimierung ist die Maximierung
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5 Ergebnisse der Dimensionierung

des jahrlichen Gewinns unter Beriicksichtigung der Dimensionierung des Speicher-
kraftwerks anhand der Investitionskosten. Abbildung 5.1 zeigt die Ergebnisse der
Dimensionierung der beiden Speicherkraftwerke sowie den Gewinn pro Jahr fiir

jedes Untersuchungsjahr.

Die Optimierung resultiert in der in Abbildung 5.1 (a) und (b) dargestellten Di-
mensionierung der Nennleistungen der Kraftwerkskomponenten. Beim HCAES
wird der Kompressor immer gréfler dimensioniert als die Elektrolyse, da die spe-
zifischen Investitionskosten des Kompressors geringer sind als die der Elektrolyse.
AuBlerdem weist der Druckluftspeicher einen geringeren Energieinhalt auf als der
Wasserstoffspeicher und wird aus diesem Grund deutlich flexibler betrieben, wofiir
eine hohere Einspeicherleistung benotigt wird. Das HES weist keinen Kompressor
auf, sodass die Elektrolyse im Vergleich zum HCAES héufig grofer dimensioniert
wird. Die Nennleistung der Turbine wird beim HCAES in jedem Jahr auf den
Maximalwert von 500 MW gesetzt, nur 2019 ist sie geringer. Beim HES entspricht

die optimale Turbinenleistung hingegen nur im Jahr 2021 dem oberen Grenzwert.

Die Dimensionierung der Speicherkapazitdten von Wasserstoff und Druckluft ist
in Abbildung 5.1 (c) und (d) dargestellt. Die Speicherkapazitit kann zwischen
250.000 m® und 1.000.000 m® bezogen auf das geometrische Volumen variiert wer-
den. Die maximale Speicherkapazitit entspricht Er* = 106 GWhy, fir den Was-
serstoffspeicher und EM* = 7,7 GWhg fir den Druckluftspeicher. Beim HCAES
entspricht die Kapazitét des Druckluftspeichers immer dem oberen Grenzwert, um
ausreichend Flexibilitat fir das Speicherkraftwerk bereitstellen zu kénnen. Das
liegt an der geringeren Lade- und Entladedauer des Druckluftspeichers. Bei einem
HCAES mit Nennleistungen von 500 MW dauert ein vollstdndiger Ladevorgang
einer Druckluftkaverne mit 1.000.000 m® 15,5h und der vollstindige Entladevor-
gang 22,7h. Bei einer Wasserstoffkaverne mit gleichem Volumen entspricht die
Ladedauer 325,7h und die Entladedauer 178,8 h. Die Speicherkapazitiat des Wasser-
stoffspeichers verhélt sich bei beiden Konzepten dhnlich und korreliert weder mit
den Nennleistungen der Komponenten noch mit dem jéahrlichen Gewinn, sondern

ist vom Betrieb des Kraftwerks abhéngig.
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(a) HCAES: Nennleistung (b) HES: Nennleistung
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Abbildung 5.1: (a,b) Optimale Nennleistungen der Komponenten und (c,d) opti-
male Speicherkapazitdt der Kavernen bezogen auf ein maximales
geometrisches Volumen von 1.000.000m? sowie (e) resultierender
theoretischer Gewinn pro Jahr fiir beide Speicherkraftwerkskonzep-
te (Gewinn: Erlose abzgl. Kosten, Ergebnisse basierend auf einer
perfekten Prognose vergangener Preise, vgl. [13]).
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5 Ergebnisse der Dimensionierung

Der Gewinn in Abbildung 5.1 (e) setzt sich zusammen aus den Erlésen an den
verschiedenen Mérkten abziiglich der variablen Kosten und der auf das Jahr bezo-
genen fixen Investitions- und Betriebskosten. Steuern oder &dhnliches werden nicht
beriicksichtigt. Das Modell basiert auf einer perfekten Prognose der historischen
Marktpreise und Einspeisezeitreihen, sodass zu Beginn des Betriebs bereits alle
Preise des Betrachtungszeitraums bekannt sind. Der Gewinn entspricht also einer
theoretischen Obergrenze und variiert von unter 1 Mio. € bis iiber 500 Mio. € pro
Jahr. Die Gewinne des HCAES Konzepts liegen in jedem Jahr iiber den jéhrlichen
Gewinnen des HES, obwohl das HCAES mit dem Druckluftkompressor und der
Druckluftkaverne zwei zusitzliche Komponenten aufweist. Der Grund dafir ist die
bessere Brennstoffausnutzung des HCAES. Durch die Nutzung der Druckluft aus
dem Druckluftspeicher ist der Brennstoffwirkungsgrad beim HCAES hoher als bei
der Gasturbine des HES. Das fithrt zu einem héheren Speicherwirkungsgrad und

dementsprechend besseren Erlosoptionen.

Die starken Schwankungen zwischen den Jahren sind vor allem in den Preisen am
Day-Ahead-Markt und an den Regelenergiemérkten begriindet. In Abbildung 5.2
sind die Erlos- und Kostenanteile je Jahr fiir das HCAES dargestellt sowie fiir beide
Kraftwerke fir das Jahr 2020. Der Gewinn setzt sich zusammen aus den Erlosen am
Day-Ahead-Markt, an den Regelenergiemérkten und durch den Wasserstoff- und
Sauerstoffverkauf abztiglich der Betriebskosten am Day-Ahead-Markt und fur Wind-
und Solar-Direktvertrage sowie der Investitionskosten der einzelnen Komponenten

des Speicherkraftwerks.

In den Jahren 2015 bis 2019 ergibt sich der mit Abstand gréfite Erlosanteil durch
die Teilnahme am Primérregelleistungsmarkt. Grund dafiir sind im Vergleich hohe
Leistungspreise: 2015 lag der mengengewichtete Durchschnittspreis fiir die Bereitstel-
lung von Primérregelleistung bei 3.613€/MW. Ausgehend von diesem Preisgefiige
trat im Juli 2019 eine Reform des Primérregelleistungsmarktes in Kraft, um ho-
he Leistungspreise zu unterbinden, was dazu fithrte, dass der Durchschnittspreis
2020 nur noch bei 1,77€/MW lag. Dabei ist das Marktvolumen in etwa konstant
geblieben: 2015 lag die vorgehaltene Primérregelleistung im Mittel bei 578 MW
und 2020 bei 538 MW [3]. In den Jahren mit hohen Primérregelleistungspreisen
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Abbildung 5.2: Anteile der Erlose, der Betriebskosten und der Investitionskosten pro
Jahr (a) fir das HCAES und (b) Vergleich der Speicherkraftwerke
HCAES und HES fiir das Jahr 2020.

sind die Ein- und Ausspeicherkomponenten hiufig gleichzeitig in Betrieb. Dadurch
kann mit allen Komponenten gleichzeitig Primérregelleistung angeboten werden.
Die Energiedifferenz, der dabei aufgrund des Speicherwirkungsgrads auftritt, wird
am Day-Ahead-Markt gekauft. Nur durch die hohen Regelleistungspreise ist die-
ses Vorgehen profitabel. Ebenfalls einen grofien Anteil an den Erlosen weist der
Sekundarregelleistungsmarkt in den Jahren 2015 bis 2017 auf. Auch hier wurden
aufgrund von hohen Leistungs- und Arbeitspreisen die Marktvorgaben angepasst,

wodurch die Erlosmoglichkeiten an diesem Markt stark gesunken sind.

Im Jahr 2021 sind die Day-Ahead-Marktpreise stark gestiegen: In den Jahren 2015
bis 2020 lag der Durchschnittspreis bei 34,57€/MWh und 2021 bei 96,85€/MWh.
Das fiihrt zu hoheren Erlose am Day-Ahead-Markt im Vergleich zu den anderen

Jahren. Aus diesem Grund ist es im Jahr 2021 auflerdem profitabel, je einen
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Direktvertrag mit einem Windpark und einem Solarpark abzuschlielen, da die
Preise fur die Direktvertrdge unter dem durchschnittlichen Day-Ahead-Marktpreis
liegen. In diesem Fall werden drei Viertel der erzeugten EE-Leistung direkt am Day-
Ahead-Markt verkauft und nur ein Viertel wird von Elektrolyse und Kompressor
eingespeichert, um zu einem spéteren Zeitpunkt tiber die Turbine riickverstromt zu

werden.

Das Jahr 2020 ist somit das einzige Jahr, das keine unverhéaltnisméfig hohen
Day-Ahead-Marktpreise oder Regelenergiepreise aufweist. In diesem Jahr liegt der
Gewinn pro Jahr bei 2,9 Mio. € fir das HCAES. Die Erlése summieren sich zu
15,9 Mio. €, wobei der Day-Ahead-Markt mit 67 % den groten Anteil hat (vgl.
Abbildung 5.2 (b)). Zusétzlich werden 11 % am Minutenreservemarkt und 7% am
Sekundarregelleistungsmarkt erwirtschaftet, wohingegen die Erlose am Primérre-
gelleistungsmarkt geringer als 1.000 € sind. Uberschiissiger Wasserstoff wird nicht
verkauft, sodass sich die restlichen Erlése aus dem Verkauf von Sauerstoff ergeben.
Den Erlésen stehen 13 Mio. € Kosten gegeniiber. Diese setzen sich zusammen aus
den Betriebskosten am Day-Ahead-Markt (30 %) und den Investitionskostenkosten.
Wind- und Solarenergie wird nicht eingekauft. Von den Investitionskosten hat die
Elektrolyse mit 37 % den groBten Anteil, gefolgt vom Kompressor mit 11 %.

Beim HES sind die Erlése ebenfalls grofier als die Kosten, sie sind aber mit 4,7 Mio. €
in Summe deutlich geringer. Der schlechtere Wirkungsgrad des HES fiihren zu gerin-
geren Erlosoptionen am Day-Ahead-Markt. Das hat eine kleinere Dimensionierung
der Kraftwerkskomponenten zu Folge, was wiederum geringere Erlosoptionen nach
sich zieht. Der Day-Ahead-Markt hat mit 39 % einen geringeren Anteil als beim
HCAES, dafiir ist der Anteil des Minutenreservemarkts mit 32 % grofier. Die Ge-
samtkosten belaufen sich auf 3,9 Mio. €. Hier dominiert die Elektrolyse mit 54 %,
denn die Kosten am Day-Ahead-Markt haben nur einen Anteil von 8 %.

Als Basisjahr fiir weitere Untersuchungen wird das Jahr 2020 ausgewéhlt. Die
Jahre 2015 bis 2019 kommen nicht infrage, da die Regelenergiepreise durch die
durchgefiihrten Umstrukturierungen der Regelenergiemérkte nicht die aktuellen
Marktbedingungen widerspiegeln. Das Jahr 2021 wird aufgrund der steigenden Preise
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nicht ausgewéhlt. Eine durchschnittliche Steigerung der Day-Ahead-Marktpreise

wird allerdings im Rahmen der folgenden Sensitivitatsanalyse untersucht.

In Abbildung 5.3 sind fiir eine Beispielwoche im Februar 2020 die Zeitreihen des
Speicherinhalts, der Leistungen der Komponenten des HCAES, der Day-Ahead-
Marktpreis, die Leistung am Day-Ahead-Markt, die abgerufene Regelarbeit und
die vorgehaltene Regelleistung dargestellt. Im Generatorbetrieb speist die Turbine
elektrische Leistung ein, die am Day-Ahead-Markt oder am Minutenreservemarkt in
Form von positiver Regelarbeit vermarktet wird. Der Speicherinhalt beider Speicher
sinkt durch den Turbinenbetrieb. Im Motorbetrieb wird elektrische Energie entweder
durch die Elektrolyse genutzt, wodurch sich der Speicherinhalt des Wasserstoffspei-
chers erhoht, oder der Druckluftkompressor wird betrieben und der Speicherinhalt
des Druckluftspeichers steigt. Die elektrische Energie fiir Elektrolyse und Kompres-
sor wird entweder am Day-Ahead-Markt oder an einem der Regelarbeitsmérkte

(negative Minutenreserve oder Sekundérregelenergie) erworben.

Der Betrieb von Turbine und Kompressor wird vor allem von den Day-Ahead-
Marktpreisen beeinflusst. Bei hohen Preisen ist die Turbine in Betrieb, bei niedrigen
Preisen der Kompressor und beide Komponenten werden fast immer bei Nennleis-
tung betrieben. Die Elektrolyse hat eine niedrigere Nennleistung und damit deutlich
hoheren Betriebsstunden als die beiden anderen Komponenten und nimmt auch
bei mittleren Preisen am Day-Ahead-Markt teil. Die Energie fir die Elektrolyse
wird zusétzlich haufig iiber den Sekundéarregelarbeitsmarkt eingekauft. Grund dafiir
ist auch die héhere Speicherkapazitiat des Wasserstoffspeichers: Mit 59 MW der
Elektrolyse hat der Wasserstoffspeicher eine Ladedauer von 1.442 h, der Druckluft-
speicher wird jedoch innerhalb von 39 h geladen mit einer Kompressorleistung von
197 MW. Das fithrt auch dazu, dass die Elektrolyse teilweise gleichzeitig mit der

Turbine in Betrieb ist.

Turbine und Kompressor nehmen hingegen nur selten an den Regelarbeitsmérkten
teil. Sind die beiden Komponenten nicht in Betrieb, wird positive bzw. negative
Regelleistung fiir den Minutenreservemarkt vorgehalten. Die Elektrolyse nimmt
aufgrund von hoheren Erlosen stattdessen am Sekundérregelleistungsmarkt teil.

Primérregelleistung ist in der Abbildung nicht dagestellt, da sie in diesem Zeitraum
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Abbildung 5.3: Zeitreihen des Speicherinhalts und der Leistungen des HCAES und
der Leistungen an den Energiemérkten fiir eine Beispielwoche im
Februar des Basisjahrs 2020 (E: Elektrolyse, K: Kompressor, T:
Turbine, MR: Minutenreserve, SR: Sekundarregelenergie).
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nicht angeboten wird. Sie ist weniger attraktiv als die anderen beiden Regelleis-
tungsmaérkte, weil die jeweilige Kraftwerkskomponente fir die Vorhaltung von

Primérregelleistung fiir vier Stunden am Stiick in Betrieb sein muss.

Im Jahr 2020 hat der Sauerstoffverkauf mit 14,7 % (HCAES) bzw. 17,1 % (HES)
einen nicht unerheblichen Anteil an den Erlosen der Speicherkraftwerke. Derzeit wird
der Sauerstoffmarkt durch das Linde-Verfahren zur Gastrennung der Umgebungsluft
dominiert. Der Sauerstoff, der in der Elektrolyse an Nebenprodukt anfallt, weist
einen hohen Reinheitsgrad auf, der vergleichbar oder héher ist als der des Linde-
Verfahrens. Mit einem Sauerstoffpreis von 0,15 € /kg ergeben sich fiir die Elektrolyse
spezifische Erlose von 23,1€/MWh, fiir den Verkauf von Sauerstoff. Dem gegentiber
stehen 28,8 € /MWh,, Steuern und Abgaben fiir den Einkauf von elektrischer Energie.
Mit dem Sauerstoffverkauf konnten diese Kosten fast vollstandig gedeckt werden.
Trotz dieses erheblichen Erlosvorteils wird der Verkauf von Sauerstoff bei Planung
und Betrieb von Elektrolyseuren bisher kaum beriicksichtigt. Es bleibt abzuwarten,
inwiefern der Ausbau der Elektrolysekapazitat in Deutschland Einfluss auf den

Sauerstoffmarkt haben wird.

5.2 Sensitivitatsanalyse

Anhand einer Sensitivitétsanalyse wird der Einfluss verschiedener Eingangspara-
meter auf die optimale Dimensionierung der Komponenten und auf die jahrlichen
Erlose untersucht. Dabei werden die Investitionskosten der Elektrolyse, die durch-
schnittlichen Preise am Day-Ahead-Markt, die Abnahmepreise fiir Direktvertrége
mit Wind- und Solarparks sowie der Wasserstoffpreis anhand von Zukunftsprogno-
sen basierend auf dem Basisjahr 2020 variiert. Der Einfluss der Regelenergiepreise
auf die Dimensionierung des Speicherkraftwerks ist gering und daher in Anhang
B.2.2 dargestellt. Es wird weiterhin das lineare Optimierungsmodell mit perfekter
Prognose aus Kapitel 4 verwendet, sodass es sich bei dem resultierenden Gewinn

um eine theoretischer Obergrenze handelt.
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5 Ergebnisse der Dimensionierung

5.2.1 Investitionskosten

Die Investitionskosten der beiden Speicherkraftwerkskonzepte setzen sich zusammen
aus den Kosten fiir Kavernen, Elektrolyse, Kompressor, Turbine und Generator. Die
Elektrolyse hat dabei mit 37 % (HCAES) bzw. 54 % (HES) den grofiten Anteil an
den Investitionskosten. Das Deutsche Institut fiir Wirtschaftsforschung gibt an, dass
in Zukunft keine Reduktion der Investitionskosten von Gaskraftwerken zu erwarten
sind [87, S. 78]. Eine Reduzierung der Investitionskosten fiir Salzkavernen ist laut
Stolzenburg et al. ebenfalls nicht zu erwarten [51, S. 92]. Bis 2050 ist allerdings ein
Reduktion der Investitionskosten der Elektrolyse um ca. 64 % gegeniiber 2020 zu
erwarten (vgl. Abbildung 3.2 auf S. 35). Im Folgenden werden somit die spezifischen
Investitionskosten der Elektrolyse I, von 0% bis —70 % in 10 %-Schritten gegentiber
dem Ausgangswert von 1.176€/kW variiert. In Abbildung 5.4 sind der resultierende
Gewinn pro Jahr und die Investitionskosten der Elektrolyse in Abhédngigkeit von

den spezifischen Kosten der Elektrolyse dargestellt.

Der theoretische jahrliche Gewinn zeigt eine leicht exponentielle Steigerung bei
sinkenden Elektrolysekosten: Der Gewinn des HCAES steigt um das Dreifache,
wenn die spezifischen Kosten der Elektrolyse um —70% sinken. Die absoluten
Investitionskosten der Elektrolyse steigen dabei von 4,8 Mio.€ auf 12,2 Mio. €
trotz sinkender spezifischer Kosten, da die Nennleistung der Elektrolyse steigt.
Obwohl die Investitionskosten steigen, stiegt auch den Gewinn, da sich durch die
hoéhere Nennleistung der Elektrolyse besser Erlosoptionen an den Energiemérkten
ergeben. Auch beim HES steigen Gewinn und Investitionskosten der Elektrolyse,
die jahrlichen Gewinne liegen allerdings weiterhin unterhalb der Ergebnisse des
HCAES.

Abbildung 5.5 zeigt die Nennleistungen der Komponenten und die Speicherkapazi-
titen beider Konzepte in Abhéngigkeit von den spezifischen Investitionskosten der
Elektrolyse. Bei aktuellen Kosten (Anderung = 0 %) liegt die Elektrolyseleistung bei
58,8 MW (HCAES) bzw. 25,9 MW (HES). Die optimale Leistung der Elektrolyse
zeigt ein exponentielles Verhalten bei einer Reduktion der spezifischen Kosten, bis

—40% ist der Einfluss allerdings gering. Bei —70% steigt die Nennleistung der
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(a) Gewinn pro Jahr
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Abbildung 5.4: (a) Gewinn pro Jahr und (b) absolute Investitionskosten der Elektro-
lyse fir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei sinkenden spezifischen
Investitionskosten der Elektrolyse.

Elektrolyse beim HCAES auf 496 MW und beim HES auf 190 MW. Gleichzeitig
ermoglichen geringere Kosten fiir die Elektrolyse auch eine grofiere Dimensionierung

der anderen Komponenten des Kraftwerks.

Mit steigender Nennleistung der Elektrolyse steigt auch die optimale Speicherkapa-
zitét des Wasserstoffspeichers, damit die Elektrolyse méglichst flexibel betrieben
werden kann. Der Druckluftspeicher beim HCAES bleibt konstant auf dem oberen
Grenzwert. Auch mit sinkenden spezifischen Investitionskosten der Elektrolyse wird
weiterhin kein Direktvertrag mit einem Wind- oder Solarpark abgeschlossen oder

iiberschiissiger Wasserstoff verkauft.
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(a) Nennleistungen
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Abbildung 5.5: (a) Nennleistungen der Komponenten und (b) Speicherkapazitét
bezogen auf ein maximales geometrisches Volumen von 1.000.000 m?

fir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei sinkenden spezifischen
Investitionskosten der Elektrolyse.

5.2.2 Day-Ahead-Marktpreise

Der Durchschnitt der Day-Ahead-Marktpreise im Jahr 2020 lag bei 30,5€/MWh
[3]. Es wird allgemein davon ausgegangen, dass der Strompreis in Zukunft im
Durchschnitt steigen wird, wie der Preisverlauf im Jahr 2021 es bereits angedeutet
hat (durchschnittlich 96,8 €/MWh [3]). Abbildung 5.6 zeigt mogliche Entwicklungs-
pfade des nachfragegewichteten GroBhandelsstrompreises® bis 2030 in Abhéngigkeit
von dem Grad der Elektrifizierung, der Verfiigbarkeit von Gasimporten und dem
Ausbau der erneuerbaren Energien laut einer Studie des Energiewirtschaftlichen
Instituts an der Universitdt zu Koln [103]. Die giinstigste Entwicklung ergibt einen
durchschnittlichen Strompreis von 52€/MWh bis 2030, was einer Steigerung um

°Der nachfragegewichteten Strompreis entspricht der Summe der stiindlichen Strompreise multi-
pliziert mit der stiindlichen Nachfrage dividiert durch die jahrliche Nachfrage
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5.2 Sensitivitdtsanalyse

+71 % gegentiber 2020 entspricht. Bei ungiinstigen Entwicklungen steigt der Preis
um +340 % auf durchschnittlich 135€/MWh bis 2030. Ein Riickgang auf oder unter

das Niveau von langjihrigen historischen Preisen ist nicht zu erwarten.
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Abbildung 5.6: Entwicklung der GroBhandelspreise fiir Strom bis 2030 in Abhén-
gigkeit von den Einflussfaktoren Elektrifizierung, Verfugbarkeit von
russischen Gasimporten und Ausbau der erneuerbaren Energien
[103].

Darauf basierend wird der durchschnittliche Day-Ahead-Marktpreis im Folgenden
von 0% bis +350 % in 50 %-Schritten erhoht. Der zeitliche Jahresverlauf der Preise
bleibt dabei gleich und basiert auf dem Basisjahr 2020 (sieche Abbildung B.6 im
Anhang). In Abbildung 5.7 sind der Gewinn pro Jahr sowie die Erlose und die
Kosten am Day-Ahead-Markt fiir beide Speicherkraftwerke dargestellt. Der Gewinn
pro Jahr zeigt zunéchst einen exponentiellen Verlauf, der mit dem Erlésen korreliert.
Ab einer Preissteigerung von +200 % steigen die Erlose am Day-Ahead-Markt und
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5 Ergebnisse der Dimensionierung

damit auch der Gewinn nur noch linear. Die Kosten am Day-Ahead-Markt steigen
weniger stark als die Erlose, da aufgrund der Skalierung des Durchschnittspreises
auch die negativen Preisspitzen grofier werden, die die jahrlichen Kosten fir die
eingekaufte Energie reduzieren. Zum Vergleich: bei aktuellen Preisen setzen sich die
Kosten fiir eingekaufte Energie aus 5,0 Mio. € Kosten und 1,1 Mio. € Erlose aufgrund
negativer Strompreise zusammen. Bei einer Steigerung des Durchschnittspreises um
+350 % steigen die Kosten auf 17,1 Mio. € und die Erlose fiir eingekaufte Energie
bei negativen Strompreisen auf 10,9 Mio. €.

(a) Gewinn pro Jahr
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Abbildung 5.7: (a) Gewinn pro Jahr und (b) Kosten und Erlése am Day-Ahead-

Markt fiir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei steigendem durch-
schnittlichen Day-Ahead-Marktpreis.

Der durchschnittliche DA-Preis liegt bei einer Steigerung um +100 % mit 61€/MWh
iiber dem Preis fiir Solarenergie von 51€/MWh und tiber dem Preis fiir Windener-

gie von 59,1€/MWh. Allerdings wird Solarenergie erst ab einer Preissteigerung
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um 150 % mit einer installierten Leistung von 500 MW eingekauft und am Day-
Ahead-Markt verkauft. Erst ab 4200 % wird zusitzlich Windenergie in Form eines
Direktvertrags (500 MW) eingekauft. Die Erlose an den Regelenergieméarkten wer-
den vom Day-Ahead-Marktpreis kaum beeinflusst. Eine Steigerung der Preise fithrt

auflerdem nicht dazu, dass tiberschiissiger Wasserstoff verkauft wird.

Abbildung 5.8 zeigt die Anderung der Nennleistungen und der Speicherkapazititen
der Kraftwerkskomponenten in Abhéngigkeit von der Anderung des durchschnitt-
lichen Day-Ahead-Marktpreises. Mit steigenden DA-Preisen steigt beim HCAES
zundchst die Nennleistung des Kompressors und im Anschluss die Leistung der
Elektrolyse. Bei einer Steigerung um +350 % werden die Leistungen aller Kom-
ponenten des HCAES auf den oberen Grenzwert gesetzt. Beim HES erreicht die
Leistung der Turbine bei +200 % ihren Grenzwert. Die Leistung der Elektrolyse
steigt von 25,9 MW bei 0% auf 282,1 MW bei +350 % Die Speicherkapazitat des
Druckluftspeichers bleibt unverdindert hoch. Die Speicherkapazitit des Wasser-
stoffspeichers wéchst schneller als die Leistung der Elektrolyse und erreicht schon

bei einer Preissteigerung um +100 % bzw. +150 % ihren oberen Grenzwert.

Die Ergebnisse zeigen, dass der Durchschnitt der Day-Ahead-Marktpreise einen
erheblichen Einfluss auf die Dimensionierung der Speicherkraftwerke hat. Eine
verlassliche langfristige Prognose der Day-Ahead-Marktpreise ist somit wesentlich

fiir die Risikominimierung beim Bau eines solchen Speicherkraftwerks.
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(a) Nennleistungen
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Abbildung 5.8: (a) Nennleistungen der Komponenten und (b) Speicherkapazitét
bezogen auf ein maximales geometrisches Volumen von 1.000.000 m?

fiir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei steigendem durchschnittli-
chen Day-Ahead-Marktpreis.

5.2.3 Wind- und Solarpreise

Die Wirtschaftlichkeit eines Direktvertrags mit einem Wind- oder Solarpark hangt
vor allem von den Preisen fiir ebendiese Wind- oder Solarenergie ab. Eine Studie des
Fraunhofer ISE [104] hat die Entwicklung der Stromgestehungskosten verschiedener
Energietrager bis 2040 analysiert. Die Haupteinflussfaktoren der Stromgestehungs-
kosten sind die Anlagenpreise und das Primérenergieangebot. Bei Wind an Land
sinken die Kosten von derzeit 4 bis 8,3 ct/kWh auf 3,4 bis 7 ct/kWh. Fiir Freiflachen-
Solaranlagen sinken die Stromgestehungskosten von 2,5 bis 5,7 ¢t /kWh in 2021 bis
2040 auf 1,8 bis 3,5 ct/kWh [104]. Eine Steigerung der Stromgestehungskosten ist

nicht zu erwarten.

Die Abnahmepreise werden im Folgenden von 0% bis —80% in 10 %-Schritten
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variiert. Die Preise fiir Wind- und Solarenergie werden gleichzeitig variiert (vgl.
Kapitel B.2.3 im Anhang). Als Basiswerte werden wie im Basisjahr die mengen-
gewichteten durchschnittlichen Zuschlagswerte des Direktvermarktungsprinzips
Ky =591 ct/kWh (Wind an Land) und Ky = 5,1 ct/kWh (Solar) [84] verwendet.
Das Modell zur Bestimmung der optimalen Dimensionierung aus Kapitel 4 sieht vor,
dass die Nennleistung des Wind- und Solarparks optimiert wird. Eine Nennleistung

von 0 MW entspricht dabei der Entscheidung, keinen Direktvertrag einzugehen.

Abbildung 5.9 zeigt den Gewinn pro Jahr und die Nennleistungen des Wind- und
Solarparks in Abhéngigkeit von den Abnahmepreisen fiir Wind- und Solarenergie.
Direktvertrage mit einem Solarpark werden ab einer Preisreduktion um —60 %
eingegangen und mit einem Windpark ab —70 %. Bei einer Reduktion der Preise um
—80 % steigt der theoretische Gewinn pro Jahr um das Zehnfache (HCAES) bzw.
Zwanzigfache (HES). Dabei wird ein Grofiteil der EE-Energie direkt am Day-Ahead-
Markt weiterverkauft und nur ca. 15 % wird vom Speicherkraftwerk gespeichert.
Die hohe Reduzierung um —80 % entspricht allerdings einem Preis von 1,18 ct/kWh
(Wind) und 1,02 ct/kWh (Solar) und ist nach aktuellem Stand fiir zukiinftige
Entwicklungen nicht realistisch. Das Fraunhofer ISE [104] prognostizieren im besten

Fall eine Reduktion um —32 % fiir Windenergie und um —65 % fiir Solarenergie.

Der Direktvertrag sieht vor, dass die Leistung der EE-Parks bis auf 70 % der
Momentanleistung abgeregelt werden kann, allerdings muss das Speicherkraftwerk
die volle Leistung bezahlen. Diese Bestimmung ermoglicht dem Speicherkraftwerk,
weniger Energie abzunehmen, wenn die Speicher bereit sehr voll sind und der
Day-Ahead-Marktpreis so niedrig ist, dass mit der Verkauf Verluste gemacht werden
wiirden. Durch diese Regelung konnen insgesamt bis zu 30 % der erzeugten EE-
Energie abgeregelt werden. Es werden allerdings nur 4 % bis 5 % der Solarenergie
und 5% bis 6 % der Windenergie abgeregelt. Dieser Wert dndert sich auch mit
sinkenden EE-Preisen nicht. Die Vertragsbestimmung wird also kaum ausgenutzt.

In Abbildung 5.10 ist die Dimensionierung der Komponenten der Speicherkraftwerke

in Abhéngigkeit von einer Reduktion der Wind- und Solarpreise dargestellt. Die

Nennleistungen der Elektrolyse und des Kompressors steigen geringfiigig an, wenn
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(a) Gewinn pro Jahr
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Abbildung 5.9: (a) Gewinn pro Jahr und (b) installierte Leistungen des Wind- und
Solarparks fiir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei variierenden

Abnahmepreisen fiir Direktvertrédge mit einem Wind- oder Solar-
park.

ein Direktvertrag mit einem Wind- oder Solarpark abgeschlossen wird. Die Nenn-
leistung der Turbine des HES zeigt hingegen einen deutlicheren Einfluss durch die
Direktvertrige. Beim HCAES hat die Anderung der EE-Preise keinen Einfluss auf die
Speicherkapazitdten der Kavernen, beim HES hingegen steigt die optimale Kapazitét
des Wasserstoffspeichers. Die Speicherkapazitéit des Wasserstoffspeichers des HCAES
ist ohne Direktvertrage doppelt so grof§ wie die Wasserstoff-Speicherkapazitéit des
HES. Mit Direktvertrégen liegt die optimale Ho-Speicherkapazitéit des HES leicht
iiber der des HCAES.

Zusammenfassend ist zu erkennen, dass es eine Preisgrenze gibt, die iiber die
Wirtschaftlichkeit eines Direktvertrags entscheidet. Unterhalb dieser Preisgrenze
wird ein Direktvertrag mit einem grofitmoglichen EE-Park abgeschlossen. Die Hohe

des Preises hat dann jedoch keinen Einfluss auf die Dimensionierung von Wind-
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(a) Nennleistungen
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Abbildung 5.10: (a) Nennleistungen der Komponenten und (b) Speicherkapazitét be-
zogen auf ein maximales geometrisches Volumen von 1.000.000 m?

fiir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei variierenden Abnahme-
preisen fiir Direktvertriage mit einem Wind- oder Solarpark.

und Solarpark oder vom Speicherkraftwerk. Werden Direktvertrage mit Wind und
Solar profitabel, nahern sich die installierten Leistungen und Speicherkapazititen
des HES an die Ergebnisse HCAES an.

Der Nutzen eines Direktvertrags mit einem Wind- oder Solarpark ist neben dem
Abnahmepreis auch vom Preis am Day-Ahead-Markt abhéngig. Die Langfristpro-
gnose der Kosten fiir Wind- und Solarenergie sieht nicht vor, dass Windenergie
so giinstig wird, dass sie in diesem Fall mit Day-Ahead-Marktpreisen fiir 2020
profitabel wird. In Kapitel 5.3 wird der Einfluss der gleichzeitigen Anderung der
Day-Ahead-Marktpreise und der Abnahmepreise fiir Wind- und Solarenergie unter-

sucht.

Die Ergebnisse beruhen auf einer perfekten Prognose. Diese wird mit einem steigen-

den Anteil fluktuierender Einspeisung im System weniger realistisch. Die Ergebnisse
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des theoretischen Gewinns wiirden somit in der Realitdt bei Direktvertragen mit
groflen EE-Parks den tatséchlichen Gewinn deutlicher {iberschitzen als ohne Di-

rektvertrige.

5.2.4 Wasserstoffpreis

Fiir das zukiinftige Energiesystem wird Wasserstoff als Energietréger in vielen
Prognosen als essentieller Baustein der Energiewende angesehen. Je nach Ausmafl
der Nutzung von Wasserstoff ergeben sich lokale und globale Wasserstoffmérkte.
Der Einfluss des Wasserstoffpreises auf die Dimensionierung des Speicherkraftwerks
wird im Folgenden untersucht. Als Basiswert fiir den Verkauf von Wasserstoff an die
Industrie wird analog zu Kapitel 4 ein Preis von Ky = 15,53€/MWhy, verwendet,
der sich aus dem Marktpreis von 2€/kgy, abziiglich der Steuern und Abgaben auf
Strom fir Power-to-Gas-Anlagen in Hohe von 2,88 ¢t/kWhg berechnet.

Eine Studie des Energiewirtschaftlichen Instituts [105] hat die Wasserstoffgeste-
hungskosten von verschiedenen Produktionspfaden fiir den Standort Deutschland im
Jahr 2030 und 2050 untersucht. Die Ergebnisse fiir das Jahr 2030 sind in Abbildung
5.11 dargestellt. Wasserstoff aus in Deutschland installierten Elektrolyse-Systemen,
die mit erneuerbaren Energien betrieben werden, liegt bei 3 bis 3,5€/kg. Wenn
der Wasserstoff aus Spanien oder Algerien importiert wird, liegen die Wasserstoff-
gestehungskosten bei 2 bis 4€/kg. Laut [105] konnen die Gestehungskosten fiir
inldndisch produzierten Wasserstoff bis 2050 zusétzlich auf 2 bis 2,4€/kg und fiir

importierten Wasserstoff auf unter 1€ /kg sinken.

Der Wasserstoffpreis ist sowohl vom Marktpreis als auch von den Steuern und
Abgaben abhéngig. Eine Erhohung des Marktpreises auf 2,5€/kg und eine Hal-
bierung der Steuern und Abgaben wiirde eine Erhéhung des Wasserstoffpreises
um +240 % auf 52,78 €/MWhy, bedeuten. Auf der anderen Seite resultiert ein
Marktpreis von 1,5€/kg bei gleichbleibenden Steuern in einem Wasserstoffpreis
von 0,53€/MWhyy,. Im Folgenden wird der Wasserstoffpreis von 0% bis 4250 % in
25 %-Schritten variiert. Eine Analyse der Reduktion des Wasserstoffpreises ist nicht

sinnvoll, da schon im Basisszenario kein tiberschiissiger Wasserstoff verkauft wird.
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Abbildung 5.11: Vergleich der Gestehungskosten fiir grilnen Wasserstoff bei ver-
schiedenen Produktionspfade im Jahr 2030 [105].

In Abbildung 5.12 ist der theoretische Gewinn pro Jahr und die Menge Wasserstoff,
die tber eine Pipeline im Jahresverlauf verkauft wird, in Abhéngigkeit vom Was-
serstoffpreis dargestellt. Der Verkauf von Wasserstoff wird beim HCAES erst ab
einer Steigerung des Wasserstoffpreises von +150 % in Anspruch genommen, beim
HES schon ab 450 %. Der Gewinn steigt dabei exponentiell und die Ergebnisse des
HES néihern sich den Werten des HCAES an. Bis +175 % steigt die Wasserstoff-
menge nur moderat auf 370 GWh, bei +200 % liegt der Wert bei tiber 1.900 GWh.
Fir 2045 wird laut Agora Energiewende eine inldndische Wasserstoffproduktion
von 96 TWh pro Jahr prognostiziert [1]. Die Wasserstoffmenge von 2.250 GWh bei
+250 % entsprache dann 2,3 % der deutschen Jahresproduktion. Die obere Grenze
liegt bei 2.700 GWh, wenn die Elektrolyse eine Leistung von 500 MW aufweist und
das ganz Jahr tiber bei Nennleistung Wasserstoff produzieren wiirde, der direkt

weiterverkauft wird.
Neben dem Wasserstoffverkauf tragt auch der Sauerstoffverkauf zu den Erlosen bei,

wobei der Preis fiir Sauerstoff nicht variiert wird. Mit steigender Menge produziertem

Wasserstoff steigt auch die produzierte Sauerstoffmenge, sodass die Erlose aus dem
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(a) Gewinn pro Jahr
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Abbildung 5.12: (a) Gewinn pro Jahr und (b) verkaufte Wasserstoffmenge pro Jahr
fiir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei variierendem Wasserstoff-
preis.

Sauerstoffverkauf ebenfalls steigen. Bei einem Wasserstoffpreis von +250 %, wenn
iiber 2.000 GWhy,, Wasserstoff pro Jahr produziert werden, steigen die Erlose des
Sauerstoffverkaufs um mehr als das Zehnfache und entsprechen 15 % (HCAES) bzw.
18 % (HES) der Gesamterlose pro Jahr.

Abbildung 5.13 zeigt die Nennleistungen und Speicherkapazitdten der Speicherkraft-
werke in Abhéngigkeit vom Wasserstoffpreis. Die Nennleistung der Elektrolyse steigt
mit steigendem Wasserstoffpreis exponentiell und erreicht bei +200 % ihren Grenz-
wert von 500 MW. Ab +125 % liegen die Elektrolyseleistungen von HCAES und
HES auf dem gleichen Niveau. Durch den Verkauf von Wasserstoff sinken die Nenn-
leistungen von Turbine und Kompressor Ab einer Preissteigerung von +150 % sinkt
auflerdem die optimale Speicherkapazitidt des Wasserstoffspeichers beim HCAES
auf den unteren Grenzwert. Die Speicherkapazitét des Druckluftspeichers sinkt erst
ab +175 % und erreicht bei +250 % einen Wert von 0,35 p.u..
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(a) Nennleistungen
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Abbildung 5.13: (a) Nennleistungen der Komponenten und (b) Speicherkapazitét be-
zogen auf ein maximales geometrisches Volumen von 1.000.000 m?
fiir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei variierendem Wasserstoff-
preis.

Das Szenario mit +200 % stellt beim HCAES eine Ausnahme der Trends dar. Die
verkaufte Wasserstoffmenge, die dadurch entstehenden Erlose und die Nennleistung
der Elektrolyse steigen von +150% zu +200% exponentiell an. Die Erlose des
Wasserstoffverkaufs kénnen verwendet werden, um die anderen Komponenten des
HCAES zu finanzieren, wodurch die Leistung der Turbine und die Speicherkapazitéit
des Druckluftspeichers im Vergleich zu den Werten bei +150 % steigen. Da die
Nennleistung der Elektrolyse bei +200 % bereits ihren oberen Grenzwert erreicht
hat, kann die Leistung bei +250 % nicht mehr steigen, um mehr Wasserstoff zu

produzieren. Die Erlése steigen in diesem Schritt somit nur geringfiigig an.
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5.3 Zweidimensionale Sensitivitatsanalyse

Die bisherige Analyse beschrénkt sich auf den Einfluss von Anderungen eines ein-
zelnen Parameters, allerdings bedingen sich einige Parameter gegenseitig. So fithren
z. B. hohere Day-Ahead-Marktpreise ebenso zu einer hoheren Wirtschaftlichkeit
von Direktvertragen mit EE-Parks wie niedrigere EE-Preise. Im Folgenden werden

drei Parameterkombinationen untersucht:

« Investitionskosten der Elektrolyse und Wasserstoffpreis
e Day-Ahead-Marktpreise und Wasserstoffpreis
o Day-Ahead-Marktpreise und Wind- und Solarpreise

Die Parameter werden analog zum vorherigen Unterkapitel variiert. Die Progno-
se der Regelenergiepreise ist zu unberechenbar und die Preisanderung hat nur
wenig Einfluss auf die Dimensionierung der Speicherkraftwerken, daher wird die
Variation der Regelenergiepreise nicht weiter beriicksichtigt. Die folgenden Ergeb-
nisse werden nur fiir die Leistung der Elektrolyse des HCAES dargestellt, da die

Elektrolyseleistung in den bisherigen Untersuchungen die grofite Varianz zeigt.

Investitionskosten der Elektrolyse und Wasserstoffpreis Sowohl die Investitions-
kosten der Elektrolyse als auch der Wasserstoffpreis haben einen direkten Einfluss
auf die Nennleistung der Elektrolyse. Sinken die spezifischen Investitionskosten,
steigt die optimale Nennleistung der Elektrolyse und es kann mehr Wasserstoff
produziert werden. Es ist davon auszugehen, dass der Schwellenpreis, ab dem es
sich lohnt, tiberschiissigen Wasserstoff zu verkaufen, mit sinkenden spezifischen
Elektrolysekosten ebenfalls sinkt. In Abbildung 5.14 ist die optimale Nennleistung
der Elektrolyse des HCAES in Abhéngigkeit von einer Reduzierung der spezifischen
Elektrolysekosten und einer Steigerung des Wasserstoffpreises dargestellt. Die rote
Linie zeigt die Grenze, ab der Wasserstoff verkauft wird. Bei aktuellen spezifischen
Elektrolyse-Kosten ist ein Wasserstoffverkauf erst bei einer Anderung der Preise um
+150 % gewinnbringend. Wenn die Elektrolysekosten um —70 % sinken, wird bereits

bei einem Wasserstoffpreis von +25 % tiberschiissiger Wasserstoff verkauft.
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Abbildung 5.14: Optimale Nennleistung der Elektrolyse des HCAES in Abhéngig-
keit von den spezifischen Investitionskosten der Elektrolyse und
dem Wasserstoffpreis (rote Linie: Grenze fiir Wasserstoffverkauf).

Beide Parameter haben einen exponentiellen Einfluss auf die Leistung der Elek-
trolyse, wobei der Einfluss des Wasserstoffpreises grofer ist. Die optimale Elektro-
lyseleistung erreicht bei aktuellen Investitionskosten die obere technische Grenze
von 500 MW bei einer Steigerung des Wasserstoffpreises um +200 %. Sinken die
Investitionskosten um —70 %, wird die Grenze schon bei +25 % erreicht. Die spezi-
fischen Investitionskosten haben auflerdem im Vergleich zum Wasserstoffpreis einen
geringeren Einfluss auf den jahrlichen Gewinn: Bei —70 % Investitionskosten steigt
der Gewinn um den Faktor 3, bei +250 % Wasserstoffpreis jedoch um den Faktor
8. Liegen beide Parameter an ihrer prognostizierten unteren bzw. oberen Grenze,

steigt der theoretische Gewinn um den Faktor 19 im Vergleich zum Basisszenario.

Day-Ahead-Marktpreise und Wasserstoffpreis Die Wirtschaftlichkeit des Was-
serstoffverkaufs ist sowohl abhingig vom Einkaufspreis der Energie als auch vom

Verkaufspreis fiir Wasserstoff und beides hat wiederum Einfluss auf die Nennleistung
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der Elektrolyse. In Abbildung 5.15 ist die optimale Nennleistung der Elektrolyse in
Abhéngigkeit von einer Steigerung der Day-Ahead-Marktpreise und des Wasserstoff-
preises dargestellt. Die rote Linie zeigt die Grenze, ab der Wasserstoff verkauft wird.
Der Verkauf von Wasserstoff ist nur bei aktuellen Day-Ahead-Marktpreisen und
ab einer Steigerung des Wasserstoffpreis tiber +150 % gewinnbringend. Ab 4200 %
liegt die Elektrolyseleistung an der oberen technischen Grenze von 500 MW. Bei
einer Steigerung der Day-Ahead-Marktpreise ist der Wasserstoffverkauf unabhéngig

vom Wasserstoffpreis nicht wirtschaftlich.
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Abbildung 5.15: Optimale Nennleistung der Elektrolyse des HCAES in Abhéngig-
keit von den Day-Ahead-Marktpreisen und dem Wasserstoffpreis
(rote Linie: Grenze fiir Wasserstoffverkauf).

Die Nennleistung der Elektrolyse ist nur mittelbar abhéingig vom Day-Ahead-
Marktpreis: durch hohere Preise steigen die Erlose am Day-Ahead-Markt, sodass das
Speicherkraftwerk insgesamt grofier dimensioniert werden kann. Mit einer groBeren

Elektrolyseleistung kénnen auflerdem Preissenken besser ausgenutzt werden. Aus
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diesem Grund steigt die Nennleistung der Elektrolyse bei steigenden Day-Ahead-
Marktpreisen langsamer als bei steigenden Wasserstoffpreisen. Die Day-Ahead-
Marktpreise haben allerdings aus dem oben genannten Griinden einen stéirkeren
Einfluss auf den Gewinn: Der Gewinn pro Jahr steigt bei einer Steigerung des DA-
Preises um +350 % um den Faktor 44 und bei einer Steigerung der Wasserstoffpreises

4250 % nur um das Neunfache.

Day-Ahead-Marktpreise und Wind- und Solarpreise Ob ein Direktvertrag mit
einem Wind- oder Solarpark wirtschaftlich ist, hdangt sowohl vom Einkaufspreis als
auch vom Verkaufspreis ab. Der Einfluss der beiden Parameter auf die Nennleistung
der Elektrolyse ist allerdings nur mittelbar. Abbildung 5.16 zeigt die optimale
Nennleistung der Elektrolyse in Abhéngigkeit von einer Steigerung der Preise am
Day-Ahead-Markt und einer Reduktion der Preise fiir Wind- und Solarenergie.
Die rote Linie zeigt die Grenze fiir einen Direktvertrag mit einem Solarpark und
die blaue Linie die fiir einen Direktvertrag mit einem Windpark. Durch einen
Direktvertrag mit einem Wind- oder Solarpark steigt die Elektrolyseleistung nur
geringfiigig um maximal 30 % an. Die Preise am Day-Ahead-Markt haben einen
deutlich groBeren Einfluss auf die optimale Leistung der Elektrolyse und ab +200 %
ist keine Anderung der optimalen Leistung in Abhéingigkeit von den EE-Preisen zu

verzeichnen.

Die Wirtschaftlichkeit der Direktvertriage steigt mit steigenden Day-Ahead-Markt-
preisen. Bei aktuellen Preisen wird ab —60 % bzw. —70 % ein Direktvertrag mit
einem Solarpark bzw. Windpark eingegangen. Steigen die Day-Ahead-Marktpreise
auf +150 % bzw. +200 %, wird unabhingig vom EE-Preis je ein Direktvertrag
abgeschlossen. Der Gewinn pro Jahr ist stérker abhéngig von den Day-Ahead-
Marktpreisen als von den Preisen fiir Wind- und Solarenergie. Bei Day-Ahead-
Marktpreisen von 4350 % stiegt der jahrliche Gewinn um den Faktor 44, bei

EE-Preisen von —80 % nur um das Siebenfache.
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Abbildung 5.16: Optimale Nennleistung der Elektrolyse des HCAES in Abhéngig-
keit von den Day-Ahead-Marktpreisen und den Abnahmepreisen
fir Wind- und Solarenergie (rote Linie: Grenze fiir Direktvertrag
mit einem Solarpark, blaue Linie: Grenze fiir Direktvertrag mit
einem Windpark).

5.4 Auswertung

Das Wasserstoff-Druckluft-Speicherkraftwerk zeigt in allen Untersuchungen hohere
jéhrliche Gewinne als das Wasserstoff-Speicherkraftwerk ohne Druckluftkaverne.
Dies hat zwei Griinde: zum einen hat das HCAES einen besseren Speicherwirkungs-
grad und eine bessere Brennstoffausnutzung durch die Nutzung der gespeicherten
Druckluft im Riickverstromungspfad. Hierdurch kann sowohl mehr Energie zeitlich
verschoben als auch insgesamt zuriick ins Netz eingespeist werden. Zum anderen
fiihren der zusétzliche Kompressor und der Druckluftspeicher zu einer hoheren Fle-
xibilitét des Kraftwerks. Die zukiinftig erwarteten Entwicklungen fiihren dazu, dass
die Gewinne des HCAES auflerdem teils schneller steigen als die Gewinne des HES.

Lediglich steigende Wasserstoffpreise fithren zu einer Angleichung der jahrlichen
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Gewinne, da die Erlose dann vor allem von der Elektrolyse und weniger vom Riick-
verstromungspfad abhédngen. Die folgende Auswertung und die szenarienbasierte
Dimensionierung werden aus diesem Grund nur fir das Wasserstoff-Druckluft-

Speicherkraftwerk durchgefiihrt.

Die Sensitivitdtsanalyse zeigt, dass die prognostizierten Marktentwicklungen grof-
tenteils positiven Einfluss auf den Betrieb und die Gewinne des Speicherkraftwerks
haben. Hierzu gehoren die Reduktion der Investitionskosten fiir Elektrolyse-Systeme,
die Zunahme der durchschnittlichen Day-Ahead-Marktpreise sowie die Reduktion
der Stromgestehungskosten fiir Wind- und Solarenergie. Eine zukiinftige Steigerung
des Wasserstoffpreises begiinstigt zwar die Wirtschaftlichkeit des Speicherkraftwerks,

ist jedoch auf dem Niveau unwahrscheinlich.

Dimensionierung der Elektrolyse Die Elektrolyse ist im Basisjahr mit 58,8 MW
(HCAES) bzw. 25 9MW (HES) die Komponente mit der geringsten Nennleistung,
da sie die hochsten spezifischen Investitionskosten aufweist. Dementsprechend wird
die Leistung am starksten von externen Parametern beeinflusst. Der Wasserstoffpreis
hat einen exponentiellen Einfluss mit starker Steigung auf die Elektrolyseleistung.
Einen vergleichbaren Einfluss haben die Investitionskosten der Elektrolyse, jedoch
setzt die exponentielle Steigung hier erst bei groferen Anderungen ein. Die Leistung
der Elektrolyse wird auch vom Day-Ahead-Marktpreis exponentiell beeinflusst,
allerdings mit einer geringeren Steigung. Die Elektrolyseleistung wird nur geringfiigig
hoher dimensioniert, wenn ein Direktvertrag mit einem EE-Park abgeschlossen

wird.

Dimensionierung des Kompressors Der Kompressor des HCAES wird fast immer
grofler dimensioniert als die Elektrolyse, da die spezifischen Investitionskosten
geringer sind. Im Basisjahr liegt die optimale Kompressorleistung bei 197 MW. Die
steigenden Day-Ahead-Marktpreise haben den gréfiten Einfluss auf die Erhéhung
der Kompressorleistung. Durch geringere spezifische Elektrolysekosten steigt die

Kompressorleistung linear. Wird ein EE-Direktvertrag abgeschlossen, wird der

109



5 Ergebnisse der Dimensionierung

Kompressor etwas grofer dimensioniert. Durch den Verkauf von tiberschiissigem

Wasserstoff sinkt die optimale Leistung des Kompressors.

Dimensionierung der Turbine Die Turbine des HCAES wird in fast allen Fallen
so grof} wie moglich dimensioniert und die optimale Leistung entspricht dann der
technischen Grenze von 500 MW. Eine Anderung der Investitionskosten der Elek-
trolyse, der Day-Ahead-Marktpreise oder der Preise fir Wind- und Solarenergie
fithren nicht dazu, dass die optimale Turbinenleistung sinkt. Lediglich eine Stei-
gerung der Wasserstoffpreise um +225 % fiihrt zu einer Reduktion der optimalen

Turbinenleistung.

Dimensionierung der Speicher Im Basisjahr liegt die optimale Speicherkapazitét
des Wasserstoffspeichers bei 55 GWhyy,, das entspricht einer Salzkaverne mit ca.
500.000 m3. Der Day-Ahead-Markt hat auch hier den gréften Einfluss, auch wenn
der Anstieg der Speicherkapazitat im Gegensatz zu den Nennleistungen der anderen
Komponenten nur linear von der Steigerung des DA-Preises abhéngig ist. Die
Speicherkapazitit steigt auch linear mit sinkenden Investitionskosten der Elektrolyse.
Ein Direktvertrag mit einem Wind- oder Solarpreis beeinflusst die Speicherkapazitét
nicht. Ab einem Wasserstoffpreis von +150 % sinkt die Speicherkapazitat auf die

untere technische Grenze.

Der Druckluftspeicher ist immer so groff wie moglich zu wéhlen. Die optimale
Speicherkapazitéit entspricht dann dem technischen Maximum von 7,7 GWhg, was
einem geometrischen Volumen von 1.000.000 m? gleichkommt. Auch hier fithrt nur
eine Steigerung der Wasserstoffpreise um mindestens +275 % zu einer Reduktion

der Speicherkapazitét.

5.5 Szenarienbasierte Dimensionierung

Basierend auf den vorangegangenen Untersuchungen werden drei Preisszenari-

en definiert, fiir die die optimale Dimensionierung des Wasserstoff-Druckluft-
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Speicherkraftwerks bestimmt wird. Da das HCAES immer hohere jahrliche Gewinne
aufweist als das HES, werden die folgenden Untersuchungen nur noch fir das
HCAES vorgenommen. Eine Ubersicht der Preisszenarien ist in Tabelle 5.1 dar-
gestellt. Das Szenario basis beschreibt die Preisstrukturen des Basisjahrs 2020.
Das Szenario moderat stellt eine moderate und somit wahrscheinliche Preisentwick-
lung der néchsten Jahre dar. Das Szenario optimistisch entspricht einer fiir das

Speicherkraftwerk vorteilhaften Preisentwicklung.

Tabelle 5.1: Definition der Preisszenarien zur Berechnung der optimalen Dimensio-
nierung des HCAES-Speicherkraftwerks.

Preisszenario bastis moderat optimistisch

Investitionskosten 817€/kW 413€/kW

der Elektrolyse L149€/kW (—29%) (—64 %)

Day-Ahead- / /

Marktpreise 30,5€/MWh 52 €;(1)\{7\7Vh 185 iiggvh

(Durchschnitt) (+70%) (+ 0)

Regelenergiepreise konstant

Direktvertrag g 3,94 ct/kWh 3,40 ct /kWh

. ,91 ¢t /kWh

Windpark 5,91 ot/kW (—33%) (—42%)

Direktvertrag 3,12 ct/kWh 1,92 ¢t/kWh

Solarpark 5,10 ct/kWh (—39%) (—62 %)
2€/kg abzgl.

2€ /kg abzgl. 2€/k 1.
Wasserstoffpreis €/kg abg €/ke abzg 50 % Steuern

Steuern

Steuern

(+143 %)

Fiir das Szenario moderat werden die spezifischen Kosten fiir die Elektrolyse anhand
Abbildung 3.2 auf S. 35 fiir 2030 angenommen und die Kosten bei optimistischer
Preisentwicklung entsprechen dem Wert fiir 2050. Die Untersuchungen in Kapitel
5.2.2 zeigen, dass steigende Day-Ahead-Marktpreise zu hoheren Erlosen fithren,

sodass die durchschnittlichen Day-Ahead-Marktpreise der Szenarien moderat und
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optimistisch der unteren und oberen Grenze der prognostizierten Preise bis 2030
laut [103] (vgl. Abb. 5.6) entsprechen. Die Preise fiir Direktvertrige mit Wind- und
Solarparks ergeben sich aus den unteren Grenzen der Stromgestehungskosten fiir
2021 (moderat) und 2040 (optimistisch) laut [104]. Die Wasserstoffpreise werden
aufgrund der unsicheren Entwicklung in beiden Szenarien nicht variiert, allerdings
wird fir die optimistische Preisentwicklung angenommen, dass die Steuern und

Abgaben auf Strom fiir Power-to-Gas um 50 % fallen.

Eine optimistische Preisentwicklung entspricht einer fir das Speicherkraftwerk
vorteilhaften Entwicklung, die jedoch nicht einer volkswirtschaftlich optimalen
Entwicklung entsprechen muss. So steigen die Erlése des Speicherkraftwerks mit
steigenden Day-Ahead-Marktpreisen, aus volkswirtschaftlicher Sicht sollten diese
aber so niedrig wie moglich ausfallen. Bei der Steigerung der durchschnittlichen
Day-Ahead-Marktpreise werden auch die Preisspitzen und -senken im gleichen
MaBe skaliert (vgl. Anhang B.2.1). Es wird zwar allgemein davon ausgegangen,
dass mit steigendem Anteil volatiler Einspeisung durch erneuerbarer Energien
sowohl die Preissenken als auch die Preisspitzen an den Strommérkten steigen.
Ob die Extrema sich tatséchlich so entwickeln, bleibt jedoch abzuwarten. Fiir das
optimistische Szenario wird diese Entwicklung trotzdem angenommen, da sie fiir

die Erlosoptionen des Speicherkraftwerks von Vorteil ist.

Die Optimierung der Dimensionierung wird fiir alle drei Preisszenarien fiir das
Wasserstoff-Druckluft-Speicherkraftwerk (HCAES) durchgefiihrt. Die Ergebnisse
sind in Tabelle 5.2 dargestellt. Die Elektrolyse weist in den Szenarien basis und
moderat von allen Komponenten die geringste Nennleistung auf, da sie die hochsten
spezifischen Kosten hat. FErst bei optimistischen Preisentwicklungen erreicht die
Elektrolyse-Leistung auch die technische Obergrenze von 500 MW. Die optimale
Leistung des Kompressors ist im basis-Szenario drei Mal grofer als die Leistung
der Elektrolyse. Er erreicht bereits im Szenario moderat die technische Obergrenze.
Die Nennleistung der Turbine liegt hingegen konstant bei 500 MW. Die Speicher-
kapazitidt des Wasserstoffspeichers liegt im Szenario basis noch bei ca. der Halfte

der technischen Obergrenze und schon im Szenario moderat entspricht sie der tech-
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Tabelle 5.2: Ergebnisse der Dimensionierung des

Abhéngigkeit vom Preisszenario.

HCAES-Speicherkraftwerks in

Preisszenario basis moderat optimistisch
Nennleistung Elek- 50 MW 197 MW 500 MW
trolyse

Nennleistung Kom- 190 MW 500 MW 500 MW
pressor

Nenn.lelstung 500 MW 500 MW 500 MW
Turbine

Speicherkapazitét 518.388 m® 1.000.000 m? 1.000.000 m3
Wasserstoff

Speicherkapazitét 1.000.000 m? 1.000.000 m3 1.000.000 m3
Druckluft

Nennleistung ' /

Windpark 0 MW oMW PN
Nennleistung 0MW 500 MW 500 MW
Solarpark

Verkaufte y )
Wasserstoffmenge 0 MW/ Jahr 0MWe/ Jahr ONIWa/Jabe

Investitionskosten
Betriebskosten

Erlose

9,1 Mio. €/Jahr
3,9 Mio. €/Jahr
15,9 Mio. €/ Jahr

17,8 Mio. €/ Jahr
25,7 Mio. €/Jahr
61,2 Mio. €/Jahr

21,8 Mio. €/Jahr
56,8 Mio. €/Jahr
276,9 Mio. €/Jahr

Gewinn

2,9 Mio. €/Jahr

17,6 Mio. €/ Jahr

198,4 Mio. €/Jahr

nischen Obergrenze. Die Speicherkapazitit des Druckluftspeichers wird in allen

Preisszenarien so grofi wie moglich gewahlt.

Die technische Obergrenze der installierten Leistungen von 500 MW wurde gewéhlt,

um eine realisierbare Speicherdimensionierung zu gewéhrleisten. Die Ergebnisse

im Szenario optimistisch lassen allerdings vermuten, dass hohere Leistungen noch

héhere Gewinne ergeben wiirden. Neben der fraglichen Realisierung kénnte das Spei-

cherkraftwerk dann jedoch am Day-Ahead-Markt vermutlich nicht mehr als Price
Taker modelliert werden. Im Jahr 2020 wurde insgesamt 198 TWh am Day-Ahead-
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Markt gehandelt [84], das entspricht einem durchschnittlichen Handelsvolumen
von 22,6 GW. Eine Leistung von 500 MW weist in diesem Fall einem Marktanteil
von 2,2 % auf. Eine deutliche Erhohung der Nennleistung wiirde bei Teilnahme am

Day-Ahead-Markt voraussichtlich zu einer Beeinflussung der Marktpreise fiihren.

Analog zu der eindimensionalen Sensitivitdtsanalyse in Kapitel 5.2.3 wird im Sze-
nario moderat zunéchst ein Direktvertrag mit einem Solarpark und in Szenario
optimistisch auch ein Direktvertrag mit einem Windpark abgeschlossen. Hier hat
der geringere Preis fur Solarenergie einen hoheren Einfluss als die geringeren Voll-
laststunden im Vergleich zur Windenergie. In keinem Szenario wird tiberschiissiger
Wasserstoff verkauft. Der Verkauf von Wasserstoff wére profitabel, wenn die Was-
serstoffgestehungskosten niedriger sind als der Marktpreis fiir Wasserstoff. Die
Wasserstoffgestehungskosten ergeben sich aus den Investitionskosten fiir Elektrolyse
und den Kosten fiir die eingekaufte Energie. Im Szenario optimistisch steigt zwar der
Marktpreis fir Wasserstoff und zusétzlich sinken die spezifischen Elektrolyse-Kosten
und die Kosten fiir Wind- und Solarenergie, allerdings fiihren steigende Day-Ahead-

Marktpreise dazu, dass der Wasserstoffverkauf weiterhin nicht wirtschaftlich ist.

Die Gesamtinvestitionskosten steigen im Vergleich zum basis-Szenario trotz deut-
lich hoherer Nennleistungen im Szenario moderat nur um 92 % und in Szenario
optimistisch nur um 132 %. Das liegt vor allem an den sinkenden spezifischen In-
vestitionskosten der Elektrolyse, sodass die Kosten fiir die Elektrolyse im Szenario
optimistisch trotz fast 10-facher Leistung nur drei Mal so hoch sind wie im Szenario
basis. Durch die Direktvertrédge mit EE-Parks steigen die Betriebskosten in den
Szenarien moderat und optimistisch deutlich im Vergleich zum basis-Szenario. Im
Szenario optimistisch ergeben sich die Betriebskosten zu 68 % aus dem Direktvertrag
mit dem Windpark, zu 21 % aus dem Solar-Direktvertrag und zu 11 % aus der
Teilnahme am Day-Ahead-Markt. Die hoheren Kosten fiir die Windenergie trotz
gleicher Nennleistung wie der Solarpark liegen an den héheren Volllaststunden und
dem hoheren Abnahmepreis des Windparks. Die Erlose hingegen beruhen vor allem
auf dem Verkauf von Energie am Day-Ahead-Markt. Im Szenario basis werden
zwei Drittel der Erlose am Day-Ahead-Markt erzielt und im Szenario optimistisch

sind es sogar 96 %. Grund dafiir ist nicht nur der Betrieb der Turbine, sondern
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auch der direkte Verkauf der Wind- und Solarenergie ohne Zwischenspeicherung im
Speicherkraftwerk.

Die simultane Teilnahme an verschiedenen Energiemérkten bildet den Kern der
Betriebsoptimierung des Speicherkraftwerks. Abbildung 5.17 zeigt, wie haufig das
Speicherkraftwerk an welchem Markt teilnimmt als jahrlichen Zeitanteil. Ein Anteil
von 0,5 bedeutet, dass das Speicherkraftwerk 50 % des Betrachtungszeitraums dieses

Produkt anbietet bzw. einkauft.

—_

o o
> oo

0.4

Anteil am Jahr

‘ Preisszenario: Il basis EEE moderat B optimistisch ‘

Abbildung 5.17: Teilnahme des HCAES an den verschiedenen Energiemérkten als
Anteil am Jahr in Abhéangigkeit vom Preisszenario (E: Elektrolyse,
K: Kompressor, T: Turbine, DA: Day-Ahead-Markt, MR: Minu-
tenreserve, SR: Sekundérregelenergie, PR: Priméarregelenergie).

Mit steigenden Szenario sinkt der Anteil der eingekauften Energie am Day-Ahead-
Markt und der Anteil der verkauften Energie steigt. Grund dafiir sind die Direktver-
trdge mit Wind- und Solarparks, die dazu fithren, dass weniger Energie eingekauft

werden muss, aber mehr Energie verkauft werden kann. Am Minutenreservemarkt
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wird vor allem positive Regelleistung mit der Turbine und negative Regelleistung
mit dem Kompressor angeboten. Die Bereitstellung von Regelarbeit am Minutenre-
servemarkt spielt aufgrund geringer Preise kaum eine Rolle: die Anteile liegen bei

allen drei Komponenten bei unter 2 % des Jahres.

Die Elektrolyse zeigt deutlich héhere Betriebsstunden als die Turbine und der
Kompressor, was sich am Sekundérregelarbeitsmarkt und Primérregelleistungsmarkt
widerspiegelt. Die Elektrolyse ist aufgrund der Flexibilitdtsanforderungen die einzige
Komponente, die Sekundérregelenergie bereitstellen kann. Da die Erlésoptionen
fiir Sekundéregelleistung besser sind als fiir Minutenreserve, bietet die Elektrolyse
ihre Regelleistung vor allem am Sekundérregelleistungsmarkt an. Der negative
Sekundérregelarbeitsmarkt zeigt den grofiten Anteil aller Energiemarkte: iiber 95 %
des Jahres nimmt die Elektrolyse an diesem Markt teil. Der Vorteil der negativen
Regelenergie liegt darin, dass das Speicherkraftwerk fir den Verbrauch von Strom
zu einem bestimmten Zeitpunkt belohnt wird. 24 % des Jahres ist der Preis positiv,
d.h. das Speicherkraftwerk erhélt eine Vergiitung fir den Verbrauch von Energie.
In der restlichen Zeit des Jahres liegt der Durchschnittspreis bei —11,7€/MWh
und damit deutlich unter dem durchschnittlichen DA-Marktpreis.

Durch die hohen Betriebsstunden bietet die Elektrolyse auch vermehrt Primérre-
gelleistung an. Anders als bei der Elektrolyse wird mit der Turbine in allen drei
Preisszenarien in keinem Zeitschritt Primérregelleistung vorgehalten, und mit dem
Kompressor wird in den Szenarien basis und moderat nur in einem vier-Stunden-
Block pro Jahr Primérregelleistung angeboten. Grund dafiir ist der flexible Betrieb
der Komponenten: Fiir die Vorhaltung von Primérregelleistung miissten die Kom-
ponenten vier Stunden am Stiick in Betrieb sein und eine Leistung aufweisen, die
geringer als die Nennleistung ist, aber mindestens so grofl wie die vorgehaltene
Primérregelleistung. In allen drei Preisszenarien gibt es weniger als 75 Zeitschritte,

in denen an keinem Markt teilgenommen wird.

Alleinige Teilnahme am Day-Ahead-Markt Die bisherigen Ergebnisse basieren
auf der gleichzeitigen Teilnahme am Day-Ahead-Markt und den Regelenergiemérk-

ten sowie der Moglichkeit, Direktvertrdge mit Wind- und Solarparks abzuschlieflen
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und Wasserstoff bzw. Sauerstoff zu verkaufen. Dabei hat der Day-Ahead-Markt
den grofiten Anteil an den Erlosen und den Betriebskosten. Die Modellierung wird
wiederholt, allerdings ohne die Moglichkeit der Teilnahme an der Regelenergiemérk-
ten, ohne Direktvertrage und ohne Wasserstoff- und Sauerstoff verkauft. Wenn das
HCAES nur am Day-Ahead-Markt teilnimmt, ist es im Szenario basis nicht rentabel
und alle Nennleistungen werden auf Null gesetzt. Im Szenario moderat sind die
optimalen Nennleistungen der Elektrolyse und des Kompressors bis zu ein Drittel
niedriger als in Tabelle 5.2 und der jahrliche Gewinn betragt 2,2 Mio. € im Vergleich
zu 17,6 Mio. €. Im Szenario optimistisch ist der jéhrliche Gewinn mit 61 Mio. €
ca. 70 % niedriger als bei der gleichzeitigen Teilnahme an mehreren Mérkten, aber
die optimale Dimensionierung entspricht Tabelle 5.2. Trotz des grofen Anteils des
Day-Ahead-Markt an den Kosten und Erlésen ist es somit mit heutigen Preisstruk-
turen notwendig, auch am Regelenergiemarkt teilzunehmen und den iiberschiissigen
Sauerstoff zu verkaufen. In Zukunft fithrt dies auflerdem dazu, dass hohere Erlose

erzielt werden konnen.

Konstantes Volumen der Salzkavernen Das geometrische Volumen von Salzka-
vernen héngt von den geologischen Gegebenheiten des Kraftwerksstandorts ab. Je
nach Geologie kann die Speicherkapazitat zusétzlich durch den maximal zuléssi-
gen Kavernendruck beeinflusst werden, der wiederum von der Lage der Kaverne
abhéangt. Um den Einfluss der maximalen Speicherkapazitat auf die Ergebnisse der
Dimensionierung der Nennleistungen zu untersuchen, wurde die Optimierung erneut
durchgefiihrt, allerdings mit einer nicht zu optimierenden, konstanten Speicher-
kapazitit von 250.000 m? fiir beide Kavernen. Das entspricht der unteren Grenze
in den bisherigen Untersuchungen. Im basis-Szenario liegen die Nennleistungen
dann ein Drittel bis ein Halb niedriger als in Tabelle 5.2. Der jéhrliche Gewinn
sinkt dadurch geringfiigig von 2,9 Mio. € auf 2,3 Mio.€. Im Szenario optimistisch
liegen alle drei Nennleistungen wieder bei 500 MW und der theoretische jahrliche
Gewinn liegt bei 174,9 Mio. € statt 198,4 Mio. €. Die Standortbedingungen und die
sich daraus ergebenden verfiigharen Speicherkapazitdten haben somit nur einen
geringen Einfluss auf die Dimensionierung der obertidgigen Komponenten und auf
die Wirtschaftlichkeit.
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Die Dimensionierung der Nennleistungen und Speicherkapazitét im Szenario basis
ahnelt bei einem vorgegebenen Kavernenvolumen von 250.000m? dem bestehenden
Druckluftspeicherkraftwerk Huntorf. Mit einer Elektrolyse im mittleren zweistelligen
MW-Bereich und einer weiteren Salzkaverne kénnte das Kraftwerk Huntorf somit
in ein emissionsfreies Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk umgebaut werden,
das bereits mit den aktuellen Preisstrukturen gewinnbringend betrieben werden

kann.

Konstante Investitionskosten der Elektrolyse Die Preisszenarien in Tabelle 5.1
berticksichtigen sowohl die Reduzierung der Investitionskosten der Elektrolyse als
auch die zukiinftige Entwicklung der Energiepreise. Fiir Anlagenbetreiber ist es
jedoch auch interessant, wie sich die optimale Dimensionierung éndert, wenn das
Speicherkraftwerk unter aktuellen Bedingungen gebaut wird, aber unter zukiinftigen
Bedingungen betrieben wird. Die szenarienbasierte Dimensionierung wird fir die
Szenarien moderat und optimistisch wiederholt, wobei die spezifischen Investitions-
kosten der Elektrolyse bei konstanten 1.149€/kW belassen werden. Im Szenario
moderat liegt die optimale Leistung der Elektrolyse dann 39 % niedriger als bei
sinkenden Investitionskosten (vgl. Tabelle 5.2). Die Nennleistung des Kompressors
liegt nur geringfiigig niedriger, ebenso wie die Speicherkapazitéit des Wasserstoffspei-
chers. Der jahrliche Gewinn liegt bei 14,1 Mio.€ und ist somit 20 % unter den
Ergebnissen in 5.2. Im Szenario optimistisch werden alle Nennleistungen und Spei-
cherkapazititen auf die obere Grenze gesetzt. Der jahrliche Gewinn ist allerdings
13,2% geringer als mit sinkenden Elektrolysekosten. Die Beriicksichtigung von
konstanten Elektrolysekosten hat somit nur einen geringen Einfluss auf die optimale
Dimensionierung und spielt vor allem im Szenario optimistisch nur hinsichtlich der

jahrlichen Erlése eine Rolle.

Kombination der Dimensionierung mit anderen Preisszenarien Die Optimie-
rung der Betriebsfiihrung wird erneut fiir alle drei Preisszenarien durchgefiihrt.
Hierbei werden die Nennleistungen der Komponenten anhand der szenarienbasierten

Dimensionierung vorgegeben. So soll die Situation dargestellt werden, dass beim Bau
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eines Speicherkraftwerks ein Preisszenario als Basis fiir die Dimensionierung zugrun-
de gelegt wird, nach Inbetriebnahme allerdings andere Preisstrukturen herrschen.
Tabelle 5.3 zeigt den Gewinn pro Jahr in Abhéngigkeit von der Dimensionierung
und dem Preisszenario. Die Ergebnisse fir die Kombination basis/basis, moderat/-
moderat und optimistisch/optimistisch entsprechen den jéhrlichen Gewinnen, die in
Tabelle 5.2 dargestellt sind.

Tabelle 5.3: Gewinn pro Jahr in Abhingigkeit von der Dimensionierung (Zeilen)
und dem Preisszenario (Spalten).

Preisszenario
Dimensionierung basis moderat  optimistisch
basis 2,9Mio.€ 78Mio.€ 27,3Mio.€
moderat —13,7Mio.€ 17,7Mio.€ 100,1 Mio.€
optimistisch —50,7Mio.€ 24 9Mio.€ 198,5Mio.€

Erfolgt die Dimensionierung des Speicherkraftwerks anhand des Szenarios basis
(erste Zeile in Tabelle 5.3), betragt der Gewinn pro Jahr 2,9 Mio. € im Szenario
basis. Bei einer moderaten Preisentwicklung steigt der jahrliche Gewinn ca. das
Dreifache und im Szenario optimistisch liegt der Gewinn fast zehn Mal héher als

im Basisszenario.

Wenn die Dimensionierung anhand des Szenarios moderat durchgefiihrt wird (zweite
Zeile in Tabelle 5.3), steigen die Nennleistungen der Komponenten und damit auch
die Investitionskosten. Zusétzlich wird Energie von einem Solarpark mit 500 MW
installierter Leistung eingekauft. Bei aktuellen Preisstrukturen (Preisszenario basis)
sind die jéhrlichen Kosten dadurch groBer als die Erlose und das Speicherkraftwerk
macht 13,7 Mio.€ Verlust pro Jahr machen. Steigen die Preise hingegen anhand
einer optimistischen Prognose, liegen die jahrlichen Gewinne tiber fiinf Mal hoher

als im Szenario moderat.
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Die Dimensionierung basierend auf dem Szenario optimistisch (letzte Zeile in Tabelle
5.3) zeigt aufgrund der hohen Investitionskosten und der Direktvertrdge mit einem
Wind- und einem Solarpark die grofite Abhédngigkeit von den Eingangsdaten. Hier
liegen die jahrlichen Verluste mit dem Preisszenario basis bei iiber 50 Mio. €. Mit
dem Preisszenario moderat liegen die jahrlichen Gewinne bei 12,5 % im Vergleich
zum Szenario optimistisch. In keiner Kombination der Dimensionierung und der

Preisszenarien wird tiberschiissiger Wasserstoff verkauft.

Die Dimensionierung basierend auf dem basis-Szenario ist somit die einzige Variante,
die unabhéngig von den Preisentwicklungen wirtschaftlich ist. Wird das Kraftwerk
grofler dimensioniert, ist das Risiko hoher, dass die jéhrliche Erlose die Kosten
nicht decken, wenn die Preise sich nicht so entwickeln wie prognostiziert. Die
Dimensionierung des Kraftwerks ist somit eine Frage der Risikobereitschaft und der

Giite der langfristigen Prognose der Preisentwicklungen.

Langfristige Prognose der Day-Ahead-Marktpreise Die hohen Gewinne des
Speicherkraftwerks im Szenario optimistisch sind vor allem auf das hohe Niveau des
Day-Ahead-Marktpreises zuriickzufiihren. Durch die angewandte Skalierung anhand
des durchschnittlichen DA-Preises sinken die negativen Preissenken im gleichen
Mafle wie die positiven Preisspitzen. Im Szenario optimistisch bedeutet dies, dass
der DA-Preis bei einem Durchschnitt von 135€/MWh zwischen —372€/MWh
und 885€/MWh variiert (vgl. Anhang B.2.1). Es wird zwar im Allgemeinen davon
ausgegangen, dass der Preisspread mit steigendem Anteil erneuerbarer Energien am
Strommarkt steigt, es bleibt jedoch abzuwarten ob sich solche Extrema tatsachlich
einstellen. Im Vergleich zum Basisjahr 2020 sind die Day-Ahead-Marktpreise im Jahr
2022 deutlich hoher. Im Mittel lagen die Preise in diesem Jahr bei 235,45€/MWh
mit einem Preisspread von —19,04 €/MWh bis 871€/MWh [3]. Im Jahr 2022 lag
der Day-Ahead-Marktpreis somit sogar deutlich héher als im Szenario optimistisch,

wobei die Preisspitzen ahnlich hoch und die Preissenken deutlich niedriger sind.

Die Optimierung der Betriebsfithrung des Speicherkraftwerks wird erneut durchge-
fithrt mit den Day-Ahead-Marktpreisen fiir 2022, wobei die Dimensionierung des

Szenarios basis vorgegeben wird. Die Regelenergiepreise und alle anderen Parameter
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entsprechen weiterhin dem basis-Szenario. Der theoretische jahrliche Gewinn des
Speicherkraftwerks liegt dann bei 42,4 Mio. € und damit um ein Vielfaches hoher als
im Basisjahr 2020 (2,9 Mio. €) und im Szenario optimistisch (27,3 Mio. €, Tabelle
5.3). Die Erlose am Day-Ahead-Markt sind ca. sieben Mal héher und die Kosten
steigen um das sechs-Fache im Vergleich zum Szenario basis. Die Ergebnisse zeigen,
dass der jahrliche Gewinn des Speicherkraftwerks gréfitenteils vom Durchschnitt des
Day-Ahead-Marktpreises abhéngt. Ein hoherer Durchschnittspreis fithrt zu hoheren

Erlosen, dabei ist der Preisspread weniger relevant.

5.6 Zwischenfazit

Die Dimensionierung eines Speicherkraftwerks zur simultanen Teilnahme an ver-
schiedenen Energiemérkten wird von den Erlésoptionen an den ebendiesen Energie-
mérkten beeinflusst. Das entwickelte lineare Optimierungsmodell eines Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerks und eines Wasserstoff-Speicherkraftwerks stellt die
theoretischen Erlose, Betriebskosten und jahrlichen Investitionskosten gegeniiber
und ermittelt die optimale Dimensionierung der Kraftwerkskomponenten anhand ei-
ner Gewinnmaximierung. Beide Speicherkraftwerke konnen im Rahmen von heutigen
und zukiinftigen Preissituationen wirtschaftlich betrieben werden. Das Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerks zeigt durchweg hohere jéhrliche Gewinne im Vergleich
zum Wasserstoff-Speicherkraftwerk. Grund dafiir ist vor allem der um 10 %-Punkte
bessere Speicherwirkungsgrad, der durch die deutlich bessere Brennstoffausnutzung
bedingt wird. Im Basisjahr 2020 sind die jahrlichen Gewinne des HCAES mit
2,9 Mio. € iiber drei Mal hoher als die Gewinne des HES.

Zukiinftige Entwicklungen an den Energiemérkten haben einen positiven Einfluss auf
die Gewinne des Speicherkraftwerks. Der steigende Day-Ahead-Marktpreis hat dabei
den héchsten Einfluss auf die Dimensionierung des Speicherkraftwerks, da vermutet
wird, dass der durchschnittliche Day-Ahead-Marktpreis bis 2030 um 70 % bis tiber
300 % steigen wird gegeniiber 2020. Auflerdem fithren sinkenden Investitionskosten

fiir die Elektrolyse zu hoheren Nennleistungen aller Speicherkraftwerkskomponenten.
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Steigende Day-Ahead-Preise und sinkenden Stromgestehungskosten fithren aufler-
dem dazu, dass Direktvertrage mit Wind- und Solarparks in Zukunft profitabel
werden. Die Entwicklung der Regelenergiepreise hat hingegen keinen signifikan-
ten Einfluss auf die Dimensionierung des Speicherkraftwerks. Die Entwicklung
des Wasserstoffpreises ist ungewiss. Unter aktuelle Bedingungen ist der Verkauf
von tiberschiissigem Wasserstoff nicht profitabel, da die Kosten héher sind als die
Erlose. Eine Steigerung des Wasserstoffpreises oder eine Senkung der Abgaben
und Umlagen auf Power-to-Gas-Strom kann dazu fithren, dass die Elektrolyse des
Speicherkraftwerks grofler dimensioniert wird, um tiberschiissigen Wasserstoff zu
verkaufen. Allerdings ist der Verkauf auch bei hoheren Wasserstoffpreisen nicht
wirtschaftlich, sobald der Day-Ahead-Marktpreis iiber den Durchschnitt von 2020
steigt.

Bei aktuellen Preisstrukturen liegt die optimale Dimensionierung des Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerks bei 59 MW (Elektrolyse), 190 MW (Kompressor) und
500 MW (Turbine). Die hohe Ausspeicherleistung wird bendtigt, um Preisspitzen
am Day-Ahead-Markt auszunutzen. Die Nennleistung der Elektrolyse ist aufgrund
hoherer spezifischer Investitionskosten kleiner als die des Kompressors. Zukiinftige
Preisentwicklungen fithren zu héheren Nennleistungen und hoheren Speicherka-
pazititen. Die Grofle von vorhandenen Speicherkavernen hat dabei nur einen
geringen Einfluss auf die Dimensionierung der obertidgigen Komponenten und auf
den jéhrlichen Gewinn. Mit sinkenden Stromgestehungskosten und steigenden Day-
Ahead-Marktpreisen wird in zukiinftigen Preisszenarien auflerdem zunéchst ein
Direktvertrag mit einem Solarpark und bei optimistischen Entwicklungen auch ein
Direktvertrag mit einem Windpark abgeschlossen. Der Verkauf von Wasserstoff ist
in keinem Preisszenario sinnvoll, da die Wasserstoffgestehungskosten mit steigenden
Day-Ahead-Marktpreisen immer tiber den Erlésen durch den Wasserstoffverkauf
an Industriekunden liegen. Allerdings hat der Verkauf von Sauerstoff unter ak-
tuellen Bedingungen einen entscheidenden Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit des

Speicherkraftwerks.

Wenn das Wasserstoff-Speicherkraftwerk nur am Day-Ahead-Markt teilnimmt, und

die Regelenergiemérkte sowie Direktvertrége und der Verkauf von Wasserstoff und
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5.6 Zwischenfazit

Sauerstoff nicht berticksichtigt werden, ist der Betrieb bei heutigen Preisstrukturen
nicht wirtschaftlich. In Zukunft ist allerdings auch in diesem Fall ein profitabler
Betrieb moglich, wenn die Day-Ahead-Marktpreise gegeniiber 2020 steigen. Die
gleichzeitige Teilnahme an mehreren Mérkten fithrt aber immer zu hoheren Gewin-

nemn.

Eine grofiere Dimensionierung der Speicherkraftwerkskomponenten fithrt zu hohen
jahrlichen Gewinnen in zukiinftigen Preisszenarien. Allerdings steigt auch das Risiko,
dass mit dem Betrieb Verluste gemacht werden, wenn die Energiemérkte sich nicht so
entwickeln, wie derzeit angenommen. Die Dimensionierung des Kraftwerks ist somit

eine Frage der Risikobereitschaft und der Gute der langfristigen Preisprognose.

Die Ergebnisse basieren auf einer perfekten Prognose der Marktpreise iiber den
Zeitraum von einem Jahr. Mit diesem Ansatz werden die jéhrlichen Gewinne iiber-
schétzt, es handelt sich somit um theoretische Obergrenzen. Auflerdem werden die
Komponenten des Speicherkraftwerks als ideal modelliert und weisen dadurch eine
hohe Flexibilitdt im Betrieb auf. Beide Annahmen sind nicht realistisch, jedoch not-
wendig, um die optimale Dimensionierung zu bestimmen. Im folgenden Teil C wird
der Einfluss von Betriebsrestriktionen und von begrenzten kurzfristigen Prognose-
horizonten auf die Betriebsfiihrung eines Wasserstoff-Druckluft-Speicherkraftwerks

untersucht.
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

Die vorangegangene Dimensionierung erfolgte anhand eines vereinfachten Modells
des Speicherkraftwerks, das nur lineare physikalische Zusammenhénge der Energief-
lisse im Speicherkraftwerk abbildet. Grund dafiir ist das komplexe Optimierungsziel,
bei dem sowohl die Dimensionierung als auch der Betrieb des Kraftwerks optimiert
wird. Allerdings weist ein reales Speicherkraftwerk verschiedene Einschrankungen
im Betrieb auf, z. B. die minimale Teillast der Komponenten. Bei solchen Ein-
schrankungen handelt es sich héufig um nicht-lineare Zusammenhénge, die mithilfe
von ganzzahligen oder bindren Variablen linearisiert werden kénnen. Die Beriick-
sichtigung solcher Einschrankungen kann zu geringeren Erlésen und zu erhéhten
Rechenzeiten fithren [106]. Im Folgenden wird untersucht, welche nicht-linearen
Zusammenhénge im Kraftwerksbetrieb einen Einfluss auf den Betrieb und die Er-
l6se des Speicherkraftwerks aufweisen. Hierzu wird zunéchst die szenarienbasierte
Dimensionierung anhand des Basismodells aus Kapitel 5.5 analysiert, um Betriebs-
restriktionen zu identifizieren, die im Anschluss mit einem gemischt-ganzzahligen

linearen Optimierungsproblem modelliert werden.

6.1 Speicherkraftwerksbetrieb mit dem Basismodell

Das Modell des Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks aus den vorherigen Un-
tersuchungen liegt dem im Folgenden als Basismodell bezeichneten linearen Op-
timierungsproblems des Speicherkraftwerks zugrunde. Das Basismodell in Teil C
unterscheidet sich vom Modell des Wasserstoff-Druckluft-Speicherkraftwerks in Teil
B insofern, dass die Nennleistungen und Speicherkapazititen der Komponenten

des Speicherkraftwerks anhand der szenarienbasierten Dimensionierung in Kapitel
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

5.5 als Eingangsparameter vorgegeben werden. Die drei Dimensionierungen des
Speicherkraftwerks basieren auf den drei Preisszenarien aus dem gleichen Kapi-
tel, die heutige und zukiinftige Preisstrukturen widerspiegeln. Die Preisszenarien
unterscheiden sich in den Investitionskosten fiir die Elektrolyse, dem durchschnitt-
lichen Day-Ahead-Marktpreis, den Preisen fiir Wind- und Solarenergie und dem

Wasserstoffpreis.

Das Ziel dieses Optimierungsmodells ist die Maximierung der Nettoerlose bei gleich-
zeitiger Teilnahme an verschiedenen Energiemérkten. Die Nettoerlose entsprechen
den Erlosen an den Energiemérkten abziiglich der variablen Betriebskosten. Sie
berticksichtigen nicht die Investitionskosten und die fixen Betriebskosten des Spei-
cherkraftwerks, da diese durch die vorgegebene Dimensionierung in diesem Fall nicht
mehr beeinflusst werden kénnen. Zu den Energiemérkten gehdren, wie in Teil B,
der Day-Ahead-Markt, die Regelenergiemérkte, Direktvertrage mit EE-Parks und
der Verkauf von Wasserstoff und Sauerstoff. Die Nennleistungen der EE-Parks, mit
denen ein Direktvertrag eingegangen wird, entsprechen ebenfalls den optimierten
Werten aus Teil B. Die Zielfunktion und die Nebenbedingungen des Basismodells
sind in Anhang C.1 dargestellt. Bei dem Modellierungsansatz in diesem Kapitel
handelt es sich weiterhin um ein Modell mit perfekter Prognose. Die erzielten
Nettoerlose entsprechen also einer theoretischen oberen Grenze, die in der Realitét
aufgrund von kiirzeren Prognosehorizonten und Prognoseuntersicherheiten nicht

erreicht wird.

Bei diesem Basismodell handelt es sich um ein vereinfachtes, lineares Modell eines
Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks, das von idealen Komponenten mit hoher
Flexibilitat ausgeht. Abbildung 6.1 zeigt exemplarisch den Verlauf der Momentan-
leistung der Elektrolyse, des Kompressors und der Turbine fiir eine Beispielwoche in
Abhéngigkeit vom Preisszenario. Im Szenario basis ist die Elektrolyse mit 59 MW
deutlich kleiner dimensioniert als die anderen beiden Komponenten. Im Szenario
moderat steigt die Nennleistung auf 190 MW und im Szenario optimistisch liegt sie
bei 500 MW. Die Elektrolyse weist durch die steigende Nennleistung im Szenario
optimistisch mehr Lastwechsel und vermehrten Teillastbetrieb auf im Vergleich zum

Szenario basis. Die Elektrolyse ist insgesamt haufiger in Betrieb als die anderen
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6.1 Speicherkraftwerksbetrieb mit dem Basismodell

beiden Komponenten. Auch beim Kompressor und der Turbine ist mit steigendem
Szenario ein vermehrter Teillastbetrieb zu verzeichnen. Der Kompressor hat im
Szenario basis eine Nennleistung von 197 MW, in den anderen beiden Szenarien
liegt die optimale Nennleistung bei 500 MW. Die Turbine hat in allen drei Preissze-
narien eine Nennleistung von 500 MW. Der Betrieb von Kompressor und Turbine

ist grofitenteils gegenlaufig.

(a) Elektrolyse
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= 200 = .
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12.2. 13.2. 14.2. 15.2. 16.2. 17.2. 18.2. 19.2.
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0 L il l“‘ L I
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Preisszenario: — basis — moderat — optimistisch

Abbildung 6.1: Zeitreihen der Leistungen des Basismodells des HCAES fiir eine
Beispielwoche im Februar in Abhéngigkeit vom Preisszenario.
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

Die nachfolgenden Bewertungen beziehen sich im Gegensatz zur vorangegangenen
Abbildung auf den gesamten Betrachtungszeitraum von einem Jahr. Die Elektrolyse
hat unabhéngig vom Szenario hohe Betriebsstunden von iiber 8.600h pro Jahr,
allerdings sinkt mit steigender installierter Leistung die Ausnutzung. Durch die
geringere Leistung wird die Elektrolyse im Szenario basis haufiger bei Nennleistung
betrieben als in den anderen beiden Szenarien. Der Ausnutzungsgrad ist definiert
als Quotient aus durchschnittliche Leistung geteilt durch Nennleistung oder auch
Volllaststunden geteilt durch Betriebsstunden. Im Szenario basis liegt der Ausnut-
zungsgrad der Elektrolyse bei 60 %, im Szenario optimistisch hingegen sinkt er auf
21 % durch einen vermehrten Teillastbetrieb. Der flexiblere Betrieb der Elektrolyse
spiegelt sich auch in der Anzahl Starts wieder: diese steigen von unter 200 im

basis-Szenario auf iiber 300 Starts pro Jahr im Szenario optimistisch.

Der Kompressor hat mit unter 1.500h in allen Preisszenarien deutlich weniger
Betriebsstunden pro Jahr als die Elektrolyse. Der Ausnutzungsgrad liegt bei ca.
45 % unabhangig vom Preisszenarien. Die Anzahl der Starts liegt zwischen 1.200
und 1.800 und somit deutlich hoher als bei der Elektrolyse, was mit den geringeren
Betriebsstunden korreliert. Die Betriebsstunden und die Anzahl Starts des Kompres-
sors sind in Szenario moderat am geringsten. Durch die kleinere Nennleistung muss
der Kompressor im Szenario basis im Vergleich zum Szenario moderat haufiger in
Betrieb sein, um den gleichen Nutzen fiir das Kraftwerk zu erbringen. Im Szenario
optimistisch hat der Kompressor die gleiche Nennleistung wie im Szenario moderat.
Durch die niedrigeren Preise und die grofiere Dimensionierung der Elektrolyse hat
der Kompressor allerdings mehr Mdoglichkeiten, Erlése zu erzielen, was zu mehr

Betriebsstunden fiihrt.

Der Betrieb der Turbine wird durch das Preisszenario mehr beeinflusst als die
anderen Komponenten, da die Nennleistung konstant ist. Die Betriebsstunden
steigen von 450 h im basis-Szenario auf tiber 2.700 h im Szenario optimistisch. Der
Ausnutzungsgrad sinkt dabei von 74 % auf 35 %. Die Anzahl Starts erhoht sich
deutlich von 312 auf iiber 4.000. Die Turbine wird somit insgesamt mit steigendem
Preisszenario deutlich flexibler betrieben. Grund dafiir sind vor allem die steigenden

Erlosmoglichkeiten am Day-Ahead-Markt: in Szenario basis speist die Turbine eine
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6.1 Speicherkraftwerksbetrieb mit dem Basismodell

Energiemenge von 167 GWh pro Jahr ein, in Szenario optimistisch ist es fast drei

Mal so viel.

Zusammenfassend wird deutlich, dass das Speicherkraftwerk sehr flexibel betrieben
wird. Die Komponenten sind haufigen Starts ausgesetzt und werden vermehrt in Teil-
last betrieben. Das Basismodell ermdglicht dieses Verhalten, da die Komponenten als
ideal flexibel modelliert werden. Ein solch flexibler Betrieb ist in der Realitat jedoch
aufgrund von verschiedenen Restriktionen hinsichtlich des Teillastverhaltens haufig
nicht moglich. AuBerdem fithren héufige Starts der Komponenten zu einem héheren
Verschleifl. Aus diesem Grund werden im Folgenden sechs Restriktionen modelliert
und hinsichtlich ihres Einflusses auf die Betriebsfithrung des Speicherkraftwerks

untersucht:

e Minimale Teillast der Komponenten

o Teillastwirkungsgrad der Komponenten

» modulare Elektrolyse

o Kopplung der elektrischen Maschine

o Umschaltzeit zwischen Kompressor- und Turbinenbetrieb

o Startkosten der Komponenten

Bei dem Basismodell handelt es sich um ein lineares Optimierungsmodell. Mit
den Betriebsrestriktionen werden nicht-lineare Zusammenhénge unter Nutzung von
ganzzahligen Variablen approximiert, die durch griechische Buchstaben (u und
a) gekennzeichnet werden. Ganzzahlige oder bindre Variablen kénnen praktische
Fragestellungen in Form von Null-Eins-Entscheidungen darstellen [33, S. 2]. Dazu
gehort z. B. ob eine Komponente des Kraftwerks in einem Zeitschritt in Betrieb
ist. Alle Modellerweiterungen beinhalten bindre oder ganzzahlige Variablen zur
Abbildung von nicht-linearen Zusammenhéangen, sodass es sich bei allen detaillierte-
ren Kraftwerksmodellen um gemischt-ganzzahlige lineare Optimierungsprobleme
handelt.
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

6.2 Betriebsrestriktionen im

Speicherkraftwerksmodell

6.2.1 Minimale Teillast

Die elektrische Momentanleistung der Komponenten des Speicherkraftwerks kann
nicht beliebig variiert werden. Die untere technische Grenze der Leistung, die
eine Komponente erreichen kann, wird minimale Teillast genannt und schrénkt
die Flexibilitidt des Speicherkraftwerks ein. Laut Buttler et al. [49] liegt die mi-
nimale Teillastleistung von Elektrolyseuren bei 10 % bis 40 % der Nennleistung
bei alkalischen Elektrolyseuren und bei 0% bis 10 % der Nennleistung bei PEM-
Elektrolyseuren. Fiir die Untersuchungen wird ein Technologie-neutraler Grenzwert
von Pr® = 10% - PY angenommen. Fir Gasturbinen-Kraftwerke werden in der
Literatur unterschiedliche Werte fiir die minimale Teillast angegeben. Angelehnt an
Schroder et al. [87, S. 66] wird ein Wert von P™* = 20% - P™ fir den Kompressor

und die Turbine angenommen.

Die bindren Variablen pug(t), uk(t) und pr(t) fir Elektrolyse, Kompressor und
Turbine werden hinzugefiigt und anhand der Nebenbedingungen 6.1 bis 6.3 definiert.
Die Variablen geben an, ob die Komponenten im Zeitschritt ¢ in Betrieb sind. Ist
wu(t) = 1, kann die Momentanleistung p(t) zwischen P™" und P~ variiert werden.
Wenn p(t) = 0 ist, folgt p(t) = 0.

jus(t) - P2 < pu(t) < p(t) - P (6.1)
nlt) - P2 < pielt) < pult) - P (6.2)
ie(t) - PP < polt) < pinlt) - P (6.3)

Ergebnisse Abbildung 6.2 zeigt die Nettoerlose pro Jahr, den Ausnutzungsgrad
und die Anzahl Starts der Komponenten ohne und mit Beriicksichtigung der mini-
malen Teillast der Komponenten fir das basis-Szenario. Die Nettoerlose ergeben
sich aus den Erlosen abziiglich der variablen Betriebskosten. In diesem Szenario

sinken die Nettoerlose von 12 Mio. € mit Berticksichtigung der minimalen Teillast
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6.2 Betriebsrestriktionen im Speicherkraftwerksmodell

um 0,025 p.u. auf 11,7 Mio. €. Dabei steigt der Ausnutzungsgrad der Komponenten,

da die Momentanleistung nicht mehr unter die minimale Teillast-Leistung fallen

kann.
(a) Nettoerlose  (b) Ausnutzungsgrad (c) Starts
1
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Abbildung 6.2: Nettoerlose (Erlose abzgl. Betriebskosten) pro Jahr, Ausnutzungs-
grad und Anzahl Starts der Komponenten ohne und mit Bertick-
sichtigung der minimalen Teillast fir das Szenario basis.

Die Berticksichtigung der minimalen Teillast hat zusétzlich einen grofien Einfluss
auf die Anzahl Starts der Komponenten. Die Anzahl Starts der Elektrolyse steigt im
Szenario basis um das Siebenfache, wohingegen die Anzahl Starts des Kompressors
um 77 % sinkt. Grund dafiir ist der deutlich flexiblere Betrieb der Elektrolyse
im Vergleich zum Kompressor. Ohne Berticksichtigung der minimalen Teillast
wird die Elektrolyse haufig bei geringer Leistung betrieben und damit seltener
ausgeschaltet. Der Kompressor hingegen wird héufig an- und ausgeschaltet und
dann bei geringer Leistung betrieben. Wird die minimale Teillast beriicksichtigt,
muss die Elektrolyse haufiger an- und ausgeschaltet werden, da sie im Betrieb eine
hohere Durchschnittsleistung hat, aber im Jahresverlauf die gleiche Energiemenge
wie im Basismodell bereitstellt. Der Kompressor hingegen wird seltener ein- und

ausgeschaltet, da er im Betrieb eine hohere Durchschnittsleistung aufweist.

Die alleinige Berticksichtigung der minimalen Teillastleistung hat somit je nach

Komponente unterschiedliche Auswirkungen. Bei allen drei Komponenten steigt
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

der Ausnutzungsgrad. Das fiihrt bei der Elektrolyse auch zu einer erheblichen
Steigerung der Anzahl Starts pro Jahr. Bei Kompressor und Turbine fithrt es
jedoch zu geringerer Anzahl Starts. Insgesamt reduziert sich der flexible Betrieb
der thermischen Komponenten (Turbine und Kompressor) deutlich, wodurch die

Lebensdauer dieser Komponenten gesteigert werden kann.

6.2.2 Teillastwirkungsgrad

In den bisherigen Untersuchungen wurde fiir jede Komponente ein konstanter Wir-
kungsgrad tiber den gesamten Leistungsbereich angenommen. In der Realitit ist der
Wirkungsgrad allerdings abhéngig von der Belastung der Komponente. Neben dem
Wirkungsgrad bei Nennlast wird zur Kennzeichnung dieses Verhaltens haufig ein
zweiter Wirkungsgrad im Betriebspunkt der minimalen Teillast angegeben. Sinnvoll
kann diese Restriktion daher nur in Verbindung mit der Annahme einer minimalen
Teillast modelliert werden. Im nachfolgenden Modell wird davon ausgegangen, dass
in erster Ndaherung ein linearer Zusammenhang zwischen der jeweiligen Last und
dem Wirkungsgrad besteht. In diesem Fall kann der Wirkungsgrad aus einer Gera-
dengleichung mit zwei Stitzstellen (Wirkungsgrad bei Nennlast und bei minimaler
Teillast) berechnet werden (vgl. [106]).

Elektrolyseure haben den Vorteil, dass der Teillastwirkungsgrad hoher ist als der
Wirkungsgrad bei Nennleistung. Der Wirkungsgrad der Elektrolyse des HCAES
betragt bei Volllast n; = 0,629 MWy, /MW, (vgl. Kapitel 4.2). Laut Buttler et al.
[49] liegt der Teillastwirkungsgrad bei minimaler Teillast um etwa 10 %-Punkte hoher
als bei Nennleistung. Die resultierende Wasserstoffmenge ps*(¢), die in die Kaverne
eingespeichert wird, ist somit abhéngig von der elektrischen Momentanleistung
der Elektrolyse multipliziert mit der Steigung By, und einer Konstante By,. Die
Konstanten werden anhand einer linearen Approximation basierend auf den beiden
Werten der Wasserstoffproduktion bei Nennlast Py(PY) und bei minimaler Teillast
Py(Pr™) bestimmt.
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poﬁm(t) = B, ’pE(t) + By, '/lE(t) (6.4)

— PII(PPI\T) — RI(Péni“)
Bes= = p " (6.5)
By, = Py(Py) — Bs, - Py (6.6)
Pu(PY) = Py (6.7)
Pu(P™) = (s +0,1) - P (6.8)

Die Konstante By, wird mit der biniren Betriebsvariable uy(t) multipliziert, da

Wasserstoff nur eingespeichert wird, wenn die Elektrolyse in Betrieb ist.

Auch die Brennstoffausnutzung der Wasserstoffturbine ist abhédngig von der Teillast
und betragt bei Volllast 7y, = 0,835 MW /MWy, (vgl. Kapitel 4.2). Laut Schroder
et al. [87, S. 68] reduziert sich der Wirkungsgrad von Gasturbinenkraftwerken
um 20 %-Punkte bei einer minimalen Teillast von 20% der Nennleistung. Um
den Teillastwirkungsgrad zu beriicksichtigen, wird die Ausspeicherleistung des
Wasserstoffspeichers pj*(¢) anhand von zwei Brennstoffbedarfskonstanten (Steigung
By, und Achsenabschnitt By y,) dargestellt.

Pu(t) = Bry - pr(t) + Bry - pn(?) (6.9)
PH(PN) _ PH<Pmin)
B — T T 1
T1 PN — Ppin (6.10)
-BT.,z:131—1<1:)11~\1)_BT_l'F)ﬁll:I (611)
: 1
Pu(Py) = — - P (6.12)
Nru
) 1 )
F(P") = ———— - P 6.13
H( T ) ' _072 T ( )

Das gleiche Verfahren wird verwendet, um die Konstanten By, und B, ,, die den
Luftbedarf p>=(¢) der Turbine beschreiben, zu berechnen.

Auch beim Kompressor wird davon ausgegangen, dass sich der Wirkungsgrad bei
einer minimalen Teillast von 20% der Nennleistung um 20 %-Punkte reduziert.
Die Leistung pi™(t), die im Druckluftspeicher eingespeichert wird, zeigt ebenso

einen linearen Zusammenhang zur elektrischen Kompressorleistung pk (). Da der
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Speicherinhalt des Druckluftspeichers in MWhg bezogen auf die Einspeicherleistung
berechnet wird, ist der Wirkungsgrad bei Nennleistung gleich 1.

P (t) = By - pr(t) + By - i (t) (6.14)
PP = PAPE)
B = \x) Tl ) 1
K.1 Py — Py (6.15)
BK,2 = I)I(P]l\]) - BK,] . PIL\I (616)
P(P) =P (6.17)
P.(Pr™ =(1-0,2)- P (6.18)

Die Energiebilanzen des Wasserstoffspeichers und des Druckluftspeichers miissen
angepasst werden, um den variablen Teillastwirkungsgrad anhand der Ein- und
Ausspeicherleistungen zu modellieren. Die resultierenden Energiebilanzen sind in
den Nebenbedingungen 6.19 und 6.20 dargestellt.

en(t) = en(t = 1) + Puen(t) - AT — puon(t) - AT — py(t) - AT
—ey(t—1)+ (Bm ~ps(t) + By - /LE(L‘)) AT
— (Boas - pe®)  Braa - (D) - AT = pu(0) - AT (619)
e(t) = en(t = 1) + pran(t) - AT = pro(t) - AT
= euft = 1)+ (Bus - pelt) + Bus - pic(t)) - AT

- <BTAL,1 . p"r(t) + BT,L,Z . /-LT(t)> - AT (620)

Ergebnisse Abbildung 6.3 zeigt die Nettoerlose und den Ausnutzungsgrad der
Komponenten fiir die Modelle ohne und mit Beriicksichtigung der minimalen Teil-
last und des Teillastwirkungsgrads der Komponenten. Die Nettoerlése sinken mit
dem Teillastwirkungsgrad um weitere 0,005 p.u. von 11,74 Mio. € auf 11,68 Mio. €.
Aufgrund des guten Teillastwirkungsgrades sinkt der Ausnutzungsgrad der Elektro-
lyse um 4 %-Punkte. Der Kompressor und die Turbine haben einen schlechteren
Teillastwirkungsgrad, wodurch die Ausnutzung um 2 %-Punkte (Kompressor) bzw.
6 %-Punkte (Turbine) steigt.
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Abbildung 6.3: Nettoerlose (Erlose abzgl. Betriebskosten) pro Jahr und Ausnut-
zungsgrad der Komponenten ohne und mit Berticksichtigung der
minimalen Teillast und des Teillastwirkungsgrads fiir das Szenario
basis.

Die Berticksichtigung der minimalen Teillast hat einen groferen Einfluss auf den
Betrieb des Speicherkraftwerks als die zusétzliche Berticksichtigung des Teillast-
wirkungsgrads. Ein besserer Teillastwirkungsgrad fithrt, wie zu erwarten ist, zu
einer geringeren Ausnutzung und ein schlechterer Teillastwirkungsgrad zu einer
hoheren Auslastung. Turbine und Kompressor werden somit noch weniger flexi-
bel betrieben. Bei der Elektrolyse steigt der flexible Betrieb durch den besseren
Teillastwirkungsgrad.

6.2.3 Elektrolysemodule

Ein Elektrolysesystem besteht aus mehreren Stacks, die tiblicherweise eine Nenn-
leistung von 1 MW aufweisen und einzeln geregelt werden kénnen. Das fithrt dazu,
dass die minimale Teillast-Leistung des gesamten Elektrolyse-Systems nicht 10 %
der Nennleistung des Gesamtsystems entspricht, sondern 10 % der Nennleistung
eines Elektrolyse-Stacks. Das Elektrolyse-System kann somit insgesamt flexibler

betrieben werden als ein Kompressor oder eine Turbine mit vergleichbarer Leistung.
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

Die Berticksichtigung von mehreren Stacks ist daher nur sinnvoll, wenn im Modell

auch die minimale Teillast der Elektrolyse berticksichtigt wird.

Das Modell wird so angepasst, dass die Betriebsvariable p(¢) nun nicht mehr binéar,
sondern ganzzahlig ist. Die Betriebsvariable gibt dann an, wie viele Stacks in einem
Zeitschritt in Betrieb sind. Die Grenze der Variable entspricht der Anzahl der
Stacks.

() €Ny pn(t) < N (6.21)

In der Modellierung werden nun die minimale Teilleistung Py, die Nennleistung
PJ und die leistungsunabhéngige Komponente des Wirkungsgrads der Elektrolyse
By, durch die Anzahl Stacks geteilt und somit auf den Betrieb eines Stacks bezogen.
Die Begrenzung der Elektrolyseleistung und die Definition der eingespeicherten

Wasserstoffmenge werden entsprechend angepasst:

min N

(1) < ope(t) < pe(t) - B .22
/LE( ) NStack o pE( ) - IUIE( ) NStack (6 )
! B:
P (t) = Bey - ps(t) + Nm < (t) (6.23)
Stack

Die Modellierung einzelner Module einer Energiesystemkomponente wird haufig mit
Bezug auf den Teillastwirkungsgrad vorgenommen. Bei thermischen Komponenten,
wie Turbinen, sinkt der Wirkungsgrad bei Teillast. Werden einzelne Module model-
liert, kénnen diese mit einem hoheren Teillastwirkungsgrad betrieben werden als
ein einzelnes grofies System [106]. Dieser Zusammenhang besteht allerdings nicht
bei der Elektrolyse, da die Elektrolyse bei Teillast einen besseren Wirkungsgrad
aufweist als bei Volllast. Unabhéngig von der Anzahl der modellierten Module wird
jedes Modul bei moglichst geringer Leistung betrieben, wodurch es hinsichtlich
des Teillastwirkungsgrades keinen Unterschied zur Modellierung von nur einem

Gesamtsystem gibt.

Ergebnisse Abbildung 6.4 zeigt die Nettoerlose und den Ausnutzungsgrad der
Komponenten ohne und mit Berticksichtigung der minimalen Teillast und der

einzelnen Elektrolysemodule fiir das basis-Szenario. Die Nettoerlose steigen im
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6.2 Betriebsrestriktionen im Speicherkraftwerksmodell

Vergleich zum Modell mit minimaler Teillast um 0,004 p.u. auf 11,9 Mio. €, wenn die
Elektrolysemodule einzeln modelliert werden. Der Ausnutzungsgrad der Elektrolyse
sinkt um 14 %-Punkte und liegt damit auf dem Niveau des Basismodells. Die
Elektrolyse ist, wie im Basismodell, wieder weniger als 100 h im Jahr aufler Betrieb.

Der Ausnutzungsgrad von Kompressor und Turbine bleibt anndhernd konstant.

(a) Nettoerlose pro Jahr (b) Ausnutzungsgrad
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Abbildung 6.4: Nettoerlose (Erlose abzgl. Betriebskosten) pro Jahr und Ausnut-
zungsgrad der Komponenten ohne und mit Beriicksichtigung der
minimalen Teillast und der einzelnen Elektrolysemodule fiir das
Szenario basis.

Durch die Beriicksichtigung der einzelnen Elektrolysemodule sinkt die minimale
Teillast des Elektrolysesystems auf 0,1 MW, wodurch sich die Flexibilitdt erhoht
und die Nettoerlose des Speicherkraftwerks wieder steigen. Fiir den Betrieb der
Elektrolyse macht es kaum einen Unterschied, ob ideale Flexibilitdt angenommen
wird oder minimale Teillast und einzelne Elektrolysemodule beriicksichtigt werden.
Die Berticksichtigung der Elektrolysemodule hat auerdem keinen Einfluss auf den

Betrieb der anderen Speicherkraftwerkskomponenten.
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

6.2.4 Kopplung der elektrischen Maschine

Bei einem Druckluftspeicherkraftwerk ist die elektrische Maschine haufig so inte-
griert, dass Kompressor, Turbine und Synchronmaschine auf einer Welle sitzen.
Die Synchronmaschine kann entweder mit dem Kompressor (Motorbetrieb) oder
mit der Turbine (Generatorbetrieb) verbunden werden. Die Umschaltung erfolgt
tiber entsprechende Kupplungen [37]. Das fiihrt dazu, dass Kompressor und Turbi-
ne nicht gleichzeitig in Betrieb sein kénnen. Ein Vorteil dieses Aufbaus ist, dass
die Druckluftkaverne nur eine Zugangsbohrung benotigt, da die Druckluft nicht

gleichzeitig ein- und ausgespeichert wird.

Die Berticksichtigung dieser Betriebsrestriktion erfolgt anhand von Nebenbedingung
6.24. Hierfiir werden die bindren Betriebsvariablen des Kompressors und der Turbine
benotigt. Aus diesem Grund wird diese Betriebsrestriktion immer in Verbindung

mit der minimalen Teillast untersucht.

pxc(t) + pa(t) <1 (6.24)

Ergebnisse In Abbildung 6.5 sind die jdhrlichen Nettoerlose und die Betriebsstun-
den des Kompressors und der Turbine dargestellt ohne und mit Beriicksichtigung der
minimalen Teillast und dem entkoppelten Betrieb von Kompressor und Turbine. Die
Nettoerldse sinken im Vergleich zum Modell mit minimaler Teillast um 0,007 p.u.
auf 11,66 Mio. € bei zusatzlicher Beriicksichtigung der Entkopplung. Mit diesem
Kraftwerksmodell sinken die Betriebsstunden des Kompressors geringfiigig und die

Betriebsstunden der Turbine steigen um wenige Stunden.

Die minimale Teillast hat einen deutlich gréferen Einfluss auf den Betrieb der
beiden Komponenten als der nicht-gleichzeitige Betrieb. Das ist darin begriindet, da
es bereits mit dem Basismodell aus betriebswirtschaftlicher Sicht kaum einen Anlass
gibt, dass beide Komponenten gleichzeitig in Betrieb sind. Bei niedrigen Preisen
wird mit dem Kompressor Energie eingespeichert und bei hohen Preisen wird die
Energie mit der Turbine wieder ausgespeichert. Wére der Kompressor gleichzeitig in

Betrieb, wiirde einen Teil der von der Turbine eingespeisten Energie direkt wieder
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6.2 Betriebsrestriktionen im Speicherkraftwerksmodell
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Abbildung 6.5: Nettoerlose (Erlose abzgl. Betriebskosten) pro Jahr und Ausnut-
zungsgrad der Komponenten ohne und mit Beriicksichtigung der
minimalen Teillast und dem entkoppelten Betrieb von Kompressor
und Turbine fur das Szenario basis.

im Kompressor genutzt werden, was insgesamt zu unnotigen Energieverlusten durch
die Umwandlung fiihrt. Die Ergebnisse zeigen auch, dass der nicht-gleichzeitige
Betrieb von Kompressor und Turbine bei der Planung des Kraftwerks eingeplant
werden kann, ohne dass nennenswerte Erloseinbufien zu erwarten sind. Das hat den
weiteren Vorteil, dass fiir die Druckluftkaverne nur eine Zugangsbohrung vorgesehen

werden muss.

6.2.5 Umschaltung zwischen Kompressor- und Turbinenbetrieb

Die Dauer eines Starts eines konventionellen Gaskraftwerks liegt zwischen 0 min
und 60 min und ist abhingig davon, wie lange das Kraftwerk vorher auer Betrieb
war, wobei sich die Angaben in der Literatur stark unterscheiden [87, S.61]. Das
Druckluftspeicherkraftwerk Huntorf erreicht im Generatorbetrieb innerhalb von die
Nennleistung 15 min [107]. Wenn sowohl Kompressor als auch Turbine eine An- und
Abfahrzeit von 15 min aufweisen, kann somit davon ausgegangen werden, dass die
Umschaltung zwischen Kompressor- und Turbinenbetrieb ca. 30 min dauert. Bei
einem Modellierungszeitschritt von 15 min gibt es deshalb bei der Umschaltung von

Kompressorbetrieb in den Turbinenbetrieb oder umgekehrt einen Zeitschritt, in dem
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

weder Kompressor noch Turbine in Betrieb sein diirfen. Die Berticksichtigung dieser
Betriebsrestriktion ist nur sinnvoll, wenn auch die Kopplung zwischen Kompressor

und Turbine beriicksichtigt wird.

Die Modellierung dieser Betriebsrestriktion erfolgt anhand der folgenden beiden
Nebenbedingungen. Diese besagen, dass der Kompressor im Zeitschrit ¢ nicht in
Betrieb sein darf, wenn die Turbine im Zeitschritt ¢ — 1 in Betrieb ist und umgekehrt.
Auch hier werden die bindren Betriebsvariablen des Kompressors und der Turbine

bendtigt.

fnc(t) + pi(t — 1) < 1 (6.25)
fuct — 1) + pa(t) < 1 (6.26)

Ergebnisse Abbildung 6.6 zeigt die jahrlichen Nettoerlose und die Betriebsstunden
des Kompressors und der Turbine ohne und mit Berticksichtigung der Kopplung
von Kompressor und Turbine und der Umschaltzeit zwischen Kompressor- und
Turbinenbetrieb. Im Vergleich zur Modell, das nur die Kopplung berticksichtigt,
sinken mit der zusétzlichen Berticksichtigung der Umschaltzeit die Nettoerlose nur
um 0,0001 p.u.. Auflerdem hat diese Betriebsrestriktion nur geringfiigigen Einfluss
auf die Betriebsstunden der Komponenten. Die Betriebsstunden des Kompressors
steigen um wenige Stunden und die Betriebsstunden der Turbine sinken um wenige
Stunden. Wird im Kraftwerksmodell die Kopplung von Turbine und Kompressor be-
reits beriicksichtigt, hat die Beriicksichtigung der Umschaltzeit keinen signifikanten

Einfluss.

6.2.6 Startkosten

Startkosten von Gasturbinenkraftwerken beziehen sich auf die Kosten fiir den Brenn-
stoff, der wahrend des Hochfahrvorgangs benotigt wird, um die Betriebstemperatur

zu erreichen, und den Wertverlust durch Verschleifl. Eine Studie des Deutschen
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Abbildung 6.6: Nettoerlose (Erlose abzgl. Betriebskosten) pro Jahr und Betriebs-
stunden der Komponenten ohne und mit Beriicksichtigung der Kopp-
lung von Kompressor und Turbine und der Umschaltzeit zwischen
Kompressor- und Turbinenbetrieb fiir das Szenario basis.

Instituts fir Wirtschaftsforschung gibt Startkosten fir moderne Gasturbinenkraft-
werke an, die zwischen HeiBstart, Warmstart und Kaltstart unterscheiden [87, S.
59

o Heifstart: Das Kraftwerk war weniger als 8 Stunden aufier Betrieb
o Warmstart: Das Kraftwerk war zwischen 8 und 50 Stunden aufler Betrieb

o Kaltstart: Das Kraftwerk war mehr als 50 Stunden aufler Betrieb

Die Brennstoffkosten fiir einen Heiflstart entsprechen ca. einem Drittel der Kosten
fiir einen Kaltstart [87, S. 60]. Verschleilkosten treten nur bei Kaltstarts auf [87,
S. 63]. Die Berticksichtigung von Startkosten ist nur sinnvoll, wenn eine minimale
Teillast definiert ist. Andernfalls kann eine Komponente zwischen zwei Einsitzen
mit einer Leistung nahe 0 betrieben werden, um das Ausschalten und spétere

Einschalten zu vermeiden.

Fir die Modellierung der verschiedenen Starts konnen bindre Variablen verwendet

werden. Die Start-Variablen o25(¢), a)*(t) und oX(t), hier als Beispiel fur die

Turbine, kénnen mit Nebenbedingungen 6.27 bis 6.29 definiert werden.

ap’(t) > pa(t) — pe(t — 1) (6.27)
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6 Detailgrad des Speicherkraftwerksmodells

8h/AT

oy (t) = pa(t) — ;;1 pia(t — k) (6.28)
501?/AT

ar’(t) = pa(t) — }; pia(t — k) (6.29)

Die Startvariable fiir den Heiflstart o"*(¢) wird gleich 1 gesetzt, wenn die Kompo-
nente im vorherigen Zeitschritt nicht in Betrieb war (u(t — 1) = 0), in Zeitschritt ¢
aber in Betrieb ist (u(t) = 1). Analog wird o*%(¢) fir den Kaltstart auf 1 gesetzt,
wenn die Komponente in den 50b/ar = 200 Zeitschritten davor nicht in Betrieb
war. Wenn die Startvariablen fiir jede Komponente implementiert werden, ist das
sich daraus ergebende Modell allerdings nicht rechenbar, da die Ungleichungen des
Warm- und Kaltstarts viele Zeitschritte miteinander verkniipft und die Findung

der optimalen Losung des Modells stark erschwert.

Aus diesem Grund wird im Vorfeld untersucht, inwiefern die einzelnen Startarten fiir
den Betrieb der Komponenten relevant sind. Abbildung 6.7 zeigt die Anzahl der Kalt-
Warm- und Heiflistarts fiir jede Komponente fir das Kraftwerksmodell, das die
minimale Teillast beriicksichtigt, in Abhéngigkeit vom Preisszenario. Der erste Start
im Jahr wird immer als Kaltstart gewertet. Die Elektrolyse wird so dynamisch
betrieben, dass 99 % der Starts Heifistarts sind. Beim Kompressor entsprechen ca.
30 % der Starts einem Warmstart und durchschnittlich 10 % sind Kaltstarts. Der
Betrieb der Turbine ist stark abhdngig vom Preisszenario. Im Szenario basis weist
die Turbine nur wenige Starts auf, davon sind 50 % Warmstarts und 21 % Kalt-
starts. Im Szenario optimistisch wird die Turbine deutlich haufiger und dynamischer
betrieben und 78 % der Starts sind Heiflstarts.

Im Folgenden wird angenommen, dass jeder Start der Elektrolyse ein Heilstart ist.
Bei der Elektrolyse beziehen sich die Startkosten auf die Energie, die bendtigt wird,
um das in der Elektrolyse vorhandene Wasser auf Betriebstemperatur zu erwérmen.
Da es sich bei den Starts der Elektrolyse lediglich um Heifistarts handelt, kann
angenommen werden, dass die Elektrolyse immer die entsprechende Betriebstempe-
ratur aufweist bzw. dass die Energiemenge, die zum Aufheizen bei einem Heiflstart

benoétigt wird, vernachlassigt werden kann. Ein Wertverlust des Elektrolyseurs wird
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Abbildung 6.7: Aufteilung der Starts der Kraftwerkskomponenten in Heif}start,
Warmstart und Kaltstart fiir das Kraftwerksmodell, das die mini-
male Teillast berticksichtigt, in Abhéngigkeit vom Preisszenario.

ebenfalls nicht beriicksichtigt, da viele Hersteller angeben, dass Lastwechselbean-
spruchungen keinen Einfluss auf die Lebensdauer haben. Einige Untersuchungen
zeigen sogar, dass der flexible Betrieb der Elektrolyse die Degradation verringern
kann [49].

Fiir Turbine und Kompressor hingegen miissen Startkosten fiir Warm- und Kalt-
starts berticksichtigt werden, allerdings kénnen aufgrund der Beschrankungen der
Modellierung nur Heifistarts implementiert werden. Die Kosten fiir Warm- und

Kaltstart werden somit im Folgenden auf die Heiflstarts bezogen.

Da bei einem Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk der Brennstoff direkt im Kraft-
werk erzeugt und gespeichert wird, fallen in diesem Sinne keine Brennstoffkosten
beim Hochfahren der Turbine an. Stattdessen wird der Wasserstoffbedarf S beim
Startvorgang der Turbine berechnet®, wobei der Bedarf anhéingig ist von der Nenn-
leistung der Turbine. Der Wasserstoffbedarf wird mit Gleichung 6.30 berechnet und
entspricht dem Bedarf bei einem Kaltstart, der im Zeitschritts des Starts aus der

Kaverne gedeckt werden muss.

05-Py. 10} ,
SKS — %‘)01 = 0,0998 MWhg, /MW, - P (6.30)
'T,H

6Annahme: lineare Leistungssteigerung, Erreichung der Nennleistung innerhalb von 10 min, [87,

S. 61]
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Der Brennstoffbedarf fiir den Warmstart entspricht zwei Drittel des Bedarfs fir
den Kaltstart, beim Heiflstart wird ein Drittel des Brennstoffbedarfs des Kaltstart
benotigt [87, S. 60]. Wird die Summe des Brennstoffbedarfs anhand der Anzahl Starts
der Turbine in Abbildung 6.7 berechnet und durch die Summe der Turbinenstarts
geteilt, ergibt sich ein durchschnittlicher Brennstoffbedarf pro Start von 41 % bis
64 % von SE° je nach Preisszenario. Fiir die Modellierung wird angenommen, dass
der Brennstoftbedarf pro Heilstart S = 0,5 - SE* entspricht.

Zusétzlich werden in [87, S. 63] Startkosten von 10€/MW pro Kaltstart angegeben,
die sich auf Kompressor und Turbine aufteilen und den Wertverlust der Kompo-
nenten durch die Temperaturgradienten beim Kaltstart abbilden (S5° = S5 =
5€/MW). Wenn die VerschleiBkosten auf alle Starts umgelegt werden, entsprechen
die durchschnittlichen Kosten pro Start des Kompressors 0,2€/MW bis 0,8€/MW
je nach Preisszenario. Fiir die Turbine sind die durchschnittlichen Verschleiflkosten
pro Start mit 0,02€/MW bis 1,1€/MW noch starker abhingig vom Preisszena-
rio. Um einen einheitlichen Wert zu verwenden, wird S§* = S = 0,5€/MW

angenomimen.

Als Ergebnis werden die bindren Startvariablen a.(t) und ax(t) der Turbine und
des Kompressor implementiert und tiber die folgenden Nebenbedingungen definiert.
Hierbei ist die Startvariable «(t) = 1, wenn die Komponenten im Zeitschritt ¢ in
Betrieb ist (p(t) = 1), im Zeitschritt davor jedoch nicht (u(t — 1) = 0). Die bindren
Betriebsvariablen p(¢) und p,(¢) ergeben sich aus der Definition der minimalen
Teillast.

ax(t) = pue(t) = pc(t = 1) (6.31)
an(t) = pa(t) = pa(t — 1) (6.32)

Die Energiebilanz des Wasserstoffspeichers wird um den Wasserstoffbedarf beim

Start der Turbine S}® - a;(t) erweitert.

_p(®)

eult) = en(t 1)+ pelt)- AT = B

AT — py(t) - AT — S - an(t) (6.33)
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Zuséatzlich werden die Startkosten cg(t), die sich aus den VerschleiBkosten der

Turbine und des Kompressors zusammensetzen, in der Zielfunktion hinzugefigt.

T
maxé (rn(t) —cp(t) +ryu(t) +75(t) + rp(t) + 1y (t) +10(t) — cs(t)> (6.34)

es(t) =SB - () + S - aa(t) (6.35)

Ergebnisse Abbildung 6.8 zeigt die Nettoerlose und die Anzahl der Starts des
Kompressors und der Turbine fiir das Kraftwerksmodell ohne und mit Bertick-
sichtigung der minimalen Teillast und der Startkosten. Die Starts sind aufgeteilt
in Heistart, Warmstart und Kaltstart, wobei bei der Optimierung aufgrund der
oben beschriebenen Einschréankungen kein Unterschied zwischen der Art des Starts
beriicksichtigt wird. Die Nettoerlose sinken um weitere 0,017 p.u. auf 11,54 Mio. €
im Vergleich zum Modell mit minimaler Teillast. Die Startkosten von Turbine
und Kompressor im Modell mit Startkosten entsprechen ca. 64.000€, das sind
1,7% der Betriebskosten. Die Anzahl Starts des Kompressors sind bereits durch die
Berticksichtigung der minimalen Teillast deutlich geringer und sinken erneut um
die Hélfte, wenn die Startkosten berticksichtigt werden. Bei den Starts der Turbine
haben die Startkosten einen héheren Einfluss als der Teillastwirkungsgrad: Die
Anzahl Starts verringert sich um 35 % verglichen mit der alleinigen Berticksichtigung

der minimalen Teillast und der Anteil der Heiflstarts sinkt deutlich.

Die Beriicksichtigung der Startkosten beeinflusst die Nettoerlose nicht nur durch die
direkten Kosten, die mit jedem Start entstehen, sondern auch indirekt durch einen
Erlosverlust aufgrund der geringeren Flexibilitat der Komponenten und aufgrund
des Brennstoffbedarfs beim Start der Turbine. Startkosten sollten somit unbedingt

bei der Modellierung eines Speicherkraftwerks berticksichtigt werden.
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Abbildung 6.8: Nettoerlose (Erlose abzgl. Betriebskosten) pro Jahr und Anzahl
Starts der Komponenten ohne und mit Berticksichtigung der mini-
malen Teillast und der Startkosten fir das Szenario basis.

6.2.7 Kombination der Betriebsrestriktionen

Die sechs bisher beschriebenen Betriebsrestriktionen werden nun kombiniert. Das
resultierende detaillierte Kraftwerksmodell beriicksichtigt alle beschriebenen Be-
triebsrestriktionen. Abbildung 6.9 zeigt die Nettoerlose pro Jahr in Abhangigkeit
vom Detailgrad des Kraftwerks und vom Preisszenario. Die Nettoerlose sind auf die

Erlose des Basismodells ohne Betriebsrestriktionen normiert.

Die Nettoerlose der Modellvarianten weichen im Maximum nicht mehr als 0,07 p.u.
von den Erlésen des Basismodells ab. Die Berticksichtigung der minimalen Teillast
hat in jedem Szenario den groften Einfluss auf die Nettoerlose. Die zusétzliche Be-
riicksichtigung der Teillastwirkungsgrade zeigt hingegen nur einen geringen Einfluss
auf die Nettoerlose, da sich die Auswirkungen der schlechteren Teillastwirkungsgra-
de des Kompressors und der Turbine und des besseren Teillastwirkungsgrad der
Elektrolyse gegenseitig kompensieren. Sowohl die Beriicksichtigung des entkoppel-
ten Betriebs der Turbine und des Kompressors als auch die Berticksichtigung der
Umschaltzeit zwischen den beiden Betriebsmodi haben nur einen geringen Einfluss
auf die Nettoerlose. Die Beriicksichtigung der Startkosten hingegen fithrt dazu,
dass die Erlose deutlicher sinken als bei anderen Restriktionen. Im Gegensatz dazu

fithrt die Berticksichtigung der einzelnen Elektrolysemodule in allen Preisszenarien
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Abbildung 6.9: Nettoerlose (Erlose abzgl. Betriebskosten) pro Jahr bezogen auf die
Nettoerlose des Basismodells in Abhéngigkeit vom Detailgrad des
Kraftwerksmodells und vom Preisszenario.

zu einer Erhohung der Nettoerlose gegentiber dem Modell mit minimaler Teillast.
Der Betrieb der Elektrolyse hat im Szenario optimistisch einen grofien Einfluss,
sodass die Nettoerlose bei Berticksichtigung der Elektrolysemodule die geringste

Abweichung zum Basismodell aufweisen.

Ein Vergleich innerhalb der einzelnen Preisszenarien zeigt, dass bei Beriicksichtigung
nur einzelner Restriktionen im Szenario basis die Nettoerlose tiberschétzt werden.
Das Modell, das alle Betriebsrestriktionen beriicksichtigt, hat in diesem Fall mit
0,954 p.u. die geringsten Nettoerlose. In den Szenarien moderat und optimistisch
hingegen werden die Erlose mit ausgewdhlten Betriebsrestiktionen unterschétzt. Das
fithrt dazu, dass die geringsten Nettoerlose jeweils im Modell mit Berticksichtigung
der Startkosten mit 0,950 p.u. bzw. 0,935 p.u. verzeichnet werden. Im Vergleich hier-
zu liegen die Nettoerlose beim detaillierten Kraftwerksmodell, das alle Restriktionen
berticksichtigt, bei 0,967 p.u. (moderat) bzw. 0,975 p.u. (optimistisch).

Die Beriicksichtigung der Betriebsrestriktionen hat nicht nur Einfluss auf die Nettoer-
lése, sondern in hohem Mafle auch auf den Betrieb der Speicherkraftwerkskomponen-
ten. Abbildung 6.10 zeigt die Betriebsstunden, den Ausnutzungsgrad und die Anzahl
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Starts der Speicherkraftwerkskomponenten in Abhéngigkeit vom Preisszenario fiir

das Basismodell und das detaillierte Modell mit allen Betriebsrestriktionen.

(a) Elektrolyse (b) Kompressor (¢) Turbine
= 3.000
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Abbildung 6.10: (a, b, ¢) Anzahl Betriebsstunden, (d, e, f) Ausnutzungsgrad und
(g, h, 1) Anzahl Starts der Speicherkraftwerkskomponenten Elek-
trolyse, Kompressor und Turbine in Abhéngigkeit vom Kraftwerks-
modell und vom Preisszenario.

Der Betrieb der Elektrolyse wird durch die Berticksichtigung aller Betriebsrestrik-

tionen im Modell kaum beeinflusst. Lediglich die Anzahl Starts sinkt in allen

Preisszenarien geringfiigig im Vergleich zum Basismodell. Grund dafiir ist die Be-
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riicksichtigung der einzelnen Elektrolysemodule, die in Summe annéhernd die gleiche

Flexibilitat bieten wie die ideale Elektrolyse im Basismodell.

Beim Kompressor und der Turbine sinken die Betriebsstunden und die Anzahl
Starts deutlich. Zusétzlich steigt der Ausnutzungsgrad der beiden Komponenten, da
die Komponenten bei geringeren Betriebsstunden und annédhernd gleichem Energie-
bedarf haufiger bei Volllast betrieben werden. Bei dem Betrieb der Turbine ist der
Unterschied zwischen Basismodell und dem Modell mit allen Betriebsrestriktionen

im Szenario optimistisch am grofer als beim Kompressor

Die Untersuchungen zeigen, dass die Berticksichtigung von Betriebsrestriktionen
einen gréfleren Einfluss auf die Betriebsweise der Komponenten hat als auf die
Nettoerlose des Speicherkraftwerks. Um einen reibungsfreien Betrieb des Kom-
pressors und der Turbine zu gewéhrleisten, der eine moglichst lange Lebensdauer
der Komponenten verspricht, muss vor allem die minimale Teillast berticksichtigt
werden. Bei der Elektrolyse ist es vorteilhaft, wenn beim Bau bereits eingeplant
wird, dass die Elektrolysestacks einzeln gesteuert werden konnen, um eine moglichst

hohe Flexibilitat zu erreichen.

6.3 Zwischenfazit

Bei der mathematischen Optimierung der Betriebsfiihrung eines Speicherkraftwerks
koénnen verschiedene Betriebsrestriktionen des Kraftwerks berticksichtigt werden.
Diese nicht-linearen Zusammenhénge werden mithilfe von ganzzahligen oder binéren
Variablen approximiert. Die Beriicksichtigung der minimalen Teillast der Kompo-
nenten hat dabei mit einer Reduktion der Nettoerlose um 5 %, bezogen auf das
vereinfachte Basismodell aus Teil B, den grofiten Einfluss auf die Betriebsoptimie-
rung. Gleichzeitig fithrt die minimale Teillast auch dazu, dass die Betriebsstunden
und Starts der Komponenten sinken und der Ausnutzungsgrad steigt. Eine Bertick-
sichtigung von Teillastwirkungsgraden und Startkosten der Komponenten bewirkt

hingegen nur eine geringe Reduktion der Nettoerlose von unter 2 %. Die Ausnutzung
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der Turbine und des Kompressors steigt durch die Modellierung des Teillastwirkungs-
grads. Die Berticksichtigung der Entkopplung von Kompressor- und Turbinenbetrieb
und der Umschaltzeit dazwischen hat keinen signifikanten Einfluss auf den Betrieb

und die Erlose.

Die detailliertere Modellierung der Elektrolyse fiihrt im Gegensatz dazu zu einer
erhohten Flexibilitdt. Der Teillastwirkungsgrad der Elektrolyse liegt hoher als
der Wirkungsgrad bei Nennleistung. Ein Elektrolysesystem besteht aus mehreren
Elektrolyse-Stacks, die einzeln angesteuert werden konnen. Das bedeutet, dass
die minimale Teillast des Elektrolysesystems der minimalen Teillast eines Stacks
entspricht. Hierdurch steigt wiederum die Flexibilitédt der Elektrolyse und damit
steigen auch die Nettoerlose des Speicherkraftwerks.

Die Nettoerlose liegen bei Berticksichtigung einzelner Betriebsrestriktionen in al-
len Preisszenarien maximal 7% unter den Erlosen des Basismodells. Werden alle
Betriebsrestriktionen berticksichtigt, sind die Nettoerlose maximal 5% geringer.
Das Basismodell eignet sich somit gut, um die optimale Dimensionierung der Spei-
cherkraftwerkskomponenten anhand des jahrlichen Gewinns zu bestimmen. Durch
die Beriicksichtigung von Betriebsrestriktionen werden die Kraftwerkskomponenten
Kompressor und Turbine allerdings deutlich weniger flexibel betrieben, was zu
geringerem Verschleif§ fithrt. Das detaillierte Speicherkraftwerksmodell ist somit fiir

eine sinnvolle und realitdatsnahe Betriebsfithrung notwendig.



7 Rollierende Kraftwerkseinsatzplanung
unter Beriicksichtigung von
Prognosefehler

Die bisherigen Untersuchungen basieren auf einem Optimierungsproblem mit per-
fekter Prognose. Das bedeutet, dass wiahrend der Optimierung der Betriebsfithrung
die Eingangsdaten fiir jeden Zeitpunkt des Optimierungszeitraums bekannt sind.
Da das nicht der Realitét entspricht, entsprechen die errechneten Erldse somit
theoretischen oberen Grenzen. Im diesem Kapitel wird die Methode der rollieren-
de Planung mit einen begrenzten Prognosezeitraum verwendet, um die optimale
Kraftwerkseinsatzplanung zu bestimmen und die Nettoerlose des Kraftwerks abzu-
schitzen. Diese Methode ist realitdtsnéher, da bei der Echtzeit-Einsatzoptimierung
die Eingangsparameter wie Marktpreise ebenfalls haufig nur fir wenige Tage im
Voraus bekannt sind. Zusétzlich kann mit einer rollierenden Planung der Einfluss

von Prognosefehlern auf den Betrieb des Speicherkraftwerks untersucht werden.

Im Folgenden wird zunéchst die Methodik der rollierenden Planung erklért und es
wird der Einfluss der Prognoselange auf die Nettoerlose des Kraftwerks untersucht.
Im Anschluss werden zwei Verfahren zur kurzfristigen Prognose von Day-Ahead-
Marktpreisen mit unterschiedlicher Prognosegiite vorgestellt. Auch hier wird der
Einfluss der Prognoseldnge und der Prognosegiite auf den Betrieb und die Nettoer-
l6se des Speicherkraftwerks analysiert. Fiir die rollierende Kraftwerkseinsatzplanung
wird das Basismodell aus dem vorherigen Kapitel verwendet. Das bedeutet, dass
die Dimensionierung der Kraftwerkskomponenten anhand der Preisszenarien ba-
sis, moderat und optimistisch vorgegeben ist. Auflerdem werden zunéchst keine

Betriebsrestriktionen beriicksichtigt.
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7.1 Rollierende Planung

Bei der rollierenden Planung, auch rollierender Horizont bzw. rolling horizon ge-
nannt, handelt es sich um eine periodenbasierte Planungsform, die haufig im Pro-
jektmanagement und in der Produktionsplanung zum Einsatz kommt. Bezogen auf
die Regelung von (Industrie-)Anlagen wird haufig von modellpradiktiver Regelung
bzw. model predictive control (MPC) gesprochen. Wird rollierende Planung im
Rahmen eines Optimierungsproblems verwendet, spricht man von rolling horizon

optimization.

Bei der rollierenden Planung wird das Optimierungsproblem wiederholt fiir einen
vordefinierten Planungszeitraum (Prognosehorizont) gelost und im Anschluss um ein
vordefiniertes Zeitintervall (Entscheidungshorizont) nach vorne verschoben. Dabei
werden alle Variablen, die aus dem Prognosehorizont herausfallen, bei der néachsten
Planung als vorgegeben angenommen [108]. In Abbildung 7.1 ist das Schema der
rollierenden Optimierung fiir einen Entscheidungshorizont von einer Periode und
einem Planungshorizont von drei Perioden dargestellt. Im Folgenden wird die Lénge
des Prognosehorizonts variiert (ein Tag, zwei Tage, vier Tage, sieben Tage). Der
Entscheidungshorizont wird, angelehnt an die Auktionen des Day-Ahead-Markts
und der Regelenergiemérkte, auf einen Tag festgelegt. Bei einem Prognosehorizont
von einem Tag in Kombination mit dem Entscheidungshorizont von einem Tag
handelt es sich streng genommen nicht um eine rollierende Planung, da die Tage
einzeln durchgegangen werden und die zukiinftigen Tage keinen Einfluss auf die

Einsatzplanung des betrachteten Tages haben.

Das Verfahren der rollierenden Planung birgt nicht nur den Vorteil, dass grofie
Optimierungsmodelle signifikant verkleinert werden, wodurch die Rechenzeit deut-
lich verringert wird. Zusétzlich bildet das Verfahren die Realitit besser ab, da
berticksichtigt wird, dass exogene Parameter wie Preise nur fiir einen begrenzten
Prognosehorizont bekannt sind. Aulerdem bietet das Verfahren die Moglichkeit,

unsichere Prognosen solcher exogenen Parameter zu berticksichtigen.

Fiir die rollierende Planung wird das lineare Basismodell des Wasserstoff-Druckluft-

speicherkraftwerks aus Kapitel 6.1 angewendet. Die Energiemérkte, an denen das
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Abbildung 7.1: Schema der rolling horizon optimization Methode mit einem Ent-

scheidungshorizont von einer Periode und einem Prognosehorizont
von drei Perioden [108].

Speicherkraftwerk teilnehmen kann, sind wie bisher der Day-Ahead-Markt, die

Regelenergiemérkte, Direktvertrage mit EE-Parks und der Wasserstoff- und Sau-

erstoffverkauf. Die Dimensionierung der Kraftwerkskomponenten ist anhand der

Preisszenarien in Kapitel 5.5 vorgegeben. Abbildung 7.2 zeigt die Nettoerlose pro

Jahr der rollierenden Planung fiir verschiedene Prognosehorizonte. Die Nettoerlose

werden auf die Nettoerlose der nicht-rollierenden Planung bezogen.

in p.u.
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Abbildung 7.2: Nettoerlose pro Jahr bezogen auf die Nettoerlose ohne rollierende
Planung in Abhéngigkeit vom Prognosehorizont und vom Preissze-

nario.
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Die Nettoerlose steigen wie zu erwarten mit steigendem Prognosehorizont, da das
Speicherkraftwerk vorausschauender betrieben werden kann. Bei einem Progno-
sehorizont von einem Tag liegen die Nettoerlose im basis-Szenario um 0,36 p.u.
niedriger als bei nicht-rollierender Optimierung der Betriebsfiihrung. Mit einem Pro-
gnosehorizont von sieben Tagen sinken die Nettoerlose nur um 0,14 p.u. gegeniiber
der nicht-rollierenden Planung. In den Szenarien moderat und optimistisch hat die
rollierende Planung einen geringeren Einfluss auf die Nettoerlose. Bei sieben Tagen
Prognosehorizont liegen die Nettoerlose im Szenario optimistisch nur 0,05 p.u. unter

der nicht-rollierenden Planung.

Wasserstoffverkauf Bei der rollierenden Planung wird, anders als bei allen bis-
her analysierten Modelle mit nicht-rollierender Planung, vermehrt tiberschiissiger
Wasserstoff verkauft. Bei einem Prognosehorizont von einem Tag sind es im Sze-
nario basis 18,9 GWhy, pro Jahr und im Szenario optimistisch 63 GWhy,. Die
verkaufte Wasserstoffmenge sinkt mit langer werdendem Prognosehorizont und bei
einer Prognose von sieben Tag wird in keinem Szenario iiberschiissiger Wasserstoff

verkauft.

Dass bei kurzen Prognosehorizonten vermehrt Wasserstoff verkauft wird, lasst sich
anhand der Zeitverlaufe der Speicherinhalte erklidren. In Abbildung 7.3 ist die
Zeitreihe des Speicherinhalts der Speicher in Abhéngigkeit vom Prognosehorizont
fiir das Szenario basis dargestellt. Der Startwert des Speicherinhalts e(t = 1) der Mo-
dellierung mit rollierender Planung entspricht dem Startwert der nicht-rollierende
Planung. Dieser Wert wird bei der nicht-rollierenden Einsatzplanung optimiert
und liegt in Szenario basis bei 4,7 % (Wasserstoffspeicher) bzw. 48,5 % (Druckluft-
speicher). Der Druckluftspeicher kann in diesem Szenario mit dem Kompressor
(Nennleistung: 197 MW) innerhalb von 39,2 h aufgeladen werden. Die Elektrolyse
hat eine Nennleistung von 59 MW, daher dauert es 1.431h, den Wasserstoffspeicher
vollstdndig aufzuladen.

Bei nicht-rollierender Planung wird die Speicherkapazitit des Wasserstoffspeichers
vollstéandig ausgenutzt (griine Linie). Der Speicher wird im Wesentlichen in der

ersten Jahreshélfte gefiillt, um ab September schrittweise entleert zu werden. Bei der
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Abbildung 7.3: Zeitverlauf des Speicherinhalts des Wasserstoffspeichers in Abhangig-
keit vom Prognosehorizont und im Vergleich zur nicht rollierenden
Planung fir das Szenario basis.

rollierenden Planung mit einem Prognosehorizont von sieben Tagen (rote Linie) liegt
der Speicherinhalt bei maximal 11,8 % der Speicherkapazitét, das entspricht einem
geometrischen Volumen von 61.170 m®. Bei einem Prognosehorizont von einem Tag
(blaue Linie) startet der Speicherinhalt ebenfalls bei 4,7 %, wird allerdings innerhalb
der ersten 6 h des Jahres vollstandig entladen und erreicht danach maximal einen
Wert von 1,5 %. Der Druckluftspeicher erreicht in jedem Preisszenario Ende Februar
die maximale Speicherkapazitit. Er zeigt allerdings in der zweiten Jahreshélfte
ein dhnliches Verhalten wie der Wasserstoffspeicher, da der Speicherinhalt in der

unteren Hélfte der Speicherkapazitit bleibt.

Der Grund fiir die geringe Ausnutzung des Wasserstoffspeichers ist die Moglichkeit

des Wasserstoffverkaufs. Bei der nicht-rollierenden Planung wird vorgegeben, dass
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der Speicherinhalt am Ende des Jahres dem Wert zu Beginn des Jahres entspricht.
Damit wird verhindert, dass am Ende des Jahres mehr oder weniger Energie im
System zur Verfiigung steht ist als zu Beginn. Diese Einschrankung kann bei der
rollierenden Planung nicht vorgenommen werden, da der Betrieb nur fiir die Lénge
des Prognosehorizonts optimiert wird. Die Gewinnmaximierung erfolgt also nur
fir den Zeitraum des Prognosehorizonts, der zwischen einem und sieben Tagen
variiert. Es ist in diesem Fall fiir das Speicherkraftwerk wirtschaftlich sinnvoll, beide
Speicher zum Ende des Prognosehorizonts so weit wie moglich zu entleeren. Zunéachst
geschieht das tiber den Betrieb der Turbine und im Anschluss wird iiberschiissiger
Wasserstoff verkauft, um damit zuséitzliche Erlose zu erzielen. Das fiihrt dazu,
dass im Szenario basis mit einem Prognosehorizont von einem Tag 18,9 GWhyy,
Wasserstoff im Jahr verkauft wird. Die Erlose aus dem Wasserstoffverkauf summieren
sich zu 0,29 Mio. € pro Jahr. Mit einem Prognosehorizont von zwei Tagen wir
nur noch 1,1 GWhy, Wasserstoff pro Jahr verkauft. Mit einem Prognosehorizont
von vier bis sieben Tagen wird der Wasserstoffspeicher ebenfalls zum Ende jedes
Prognosehorizonts vollstdndig entleert. Da aber je Periode nur der Fahrplan des
ersten von sieben Tagen umgesetzt wird, liegt der Wasserstoffverkauf in Summe
trotzdem bei 0 GWhyy,.

Fiir eine sinnvolle Nutzung der vollen Kapazitit des Wasserstoffspeichers ist die
automatisierte Betriebsfiihrung alleine anhand der rollierenden Planung somit nicht
geeignet. Allerdings zeigen die Nettoerlose, dass der Betrieb des Speicherkraftwerks
trotz der geringen Auslastung der Wasserstoffkaverne mit der rollierenden Planung
profitabel ist, da die Nettoerlose nur 0,051 p.u. bis 0,144 p.u. niedriger liegen als
bei der nicht-rollierender Planung eines Jahres. Ein Prognosehorizont von mindes-
tens vier Tagen ist dabei notwendig, um kurzsichtige Verkaufsentscheidungen zu
vermeiden. Die rollierende Planung sollte allerdings trotzdem fiir eine optimalen
Ausnutzung der Wasserstoffkaverne um eine iibergeordnete Langfristplanung ergénzt
werden, die mit dem hier vorgestellten Modell nicht abgebildet werden kann. Die
Ergebnisse zeigen auch, dass der Wasserstoffspeicher kleiner dimensioniert werden
kann als der Druckluftspeicher. Wenn fiir den Bau eines Speicherkraftwerks zwei Ka-
vernen mit unterschiedlichem geometrischen Volumen zur Verfiigung stehen, sollte

somit die grofere Kaverne fiir die Speicherung der Druckluft genutzt werden.
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7.2 Prognoseverfahren

Die rollierende Planung bietet die Moglichkeit, Prognosefehler der zeitabhéngigen
Eingangsdaten zu beriicksichtigen. In den folgenden Untersuchungen wird die kurz-
fristige Prognose der zeitabhéngigen Day-Ahead-Marktpreise untersucht, da diese
den groBiten Einfluss auf die Nettoerlse des Speicherkraftwerks haben. Die Prognose
von Borsenstrompreisen ist ein komplexes Thema, das seit der Deregulierung und
Offnung der Strommarkte noch an Relevanz zugenommen habe. Die Besonderheit,
die den Strommarkt von anderen Markten unterscheidet, ist das Leistungsgleichge-
wicht, das zu jedem Zeitpunkt im Stromnetz herrschen muss, um einen stabilen
Betrieb zu garantieren [91]. Die Verfahren zur Prognose von Borsenstrompreisen
unterscheiden sich somit von Prognoseverfahren fiir andere Giiter. Die Verfahren

lassen sich laut Weron [91] in fiinf Kategorien unterteilen:

o Multi-Agent Modelle: Simulation einzelner Marktteilnehmer, die miteinander
interagieren, um den Market-Clearing-Price zu prognostizieren

o Fundamentale Modelle: Beschreibung der Preisdynamik anhand der Einfltisse
verschiedene physikalischer und 6konomischer Faktoren.

« Stochastische Modelle: Charakterisierung der statistischen Eigenschaften
des zeitabhingig Borsenstrompreises

- Statistische Modelle: Ubertragung von statistischen Modelle fiir Lastprogno-
sen auf die Prognose von Borsenstrompreisen

o Maschine Learning Modelle: Entwicklung von Methoden basierend auf Ver-
fahren der kiinstlichen Intelligenz wie Fuzzy Logic, kiinstliche neuronale Netze

und evolutiondre Algorithmen

Zusétzlich gibt es unzahlige Ansatze, die verschiedene Verfahren kombinieren.
Prognoseverfahren kénnen anhand verschiedener Parameter verglichen werden. Fir
die Prognose von Borsenstrompreisen eignet sich am Besten der symmetric mean
absolute percentage error (sMAPE) [109]:
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SMAPE = —

S Lt 1 S 7.1
N 05 (lyd + ll) Ty



7 Rollierende Kraftwerkseinsatzplanung unter Berticksichtigung von Prognosefehler

Hierbei sind y, die realen Werte und ¢, die prognostizierten Werte. Anders als bei
der Lastprognose eignet sich der mean absolute percentage error (MAPE) nicht fir
die Bewertung von Strompreisprognosen, da der M APE bei kleinen Preisen sehr
viel grofer ist als bei grofien Werten mit gleicher Abweichung [91]. Der sM APE
liegt typischerweise zwischen 15 % und 24 % fiur statistische Methoden und zwischen
12 % und 16 % fir Maschine Learning Methoden bei einem Prognosehorizont von
einem Tag [109].

Im Folgenden werden zwei statistische Methoden unterschiedlicher Giite beschrieben,
die fiir die kurzfristige Prognose der Day-Ahead-Marktpreise bei der rollierenden
Planung im weiteren Verlauf genutzt werden. Die naive Methode zahlt zu den
statistischen Modellen und basiert auf dem Ansatz der dhnlichen Tage. Hierbei
wird fiir einen Montag, Samstag und Sonntag angenommen, dass der Verlauf des
Strompreises dem Montag, Samstag bzw. Sonntag der vorherigen Woche entspricht.
Fir die restlichen Wochentage entspricht der Verlauf dem Verlauf des vorherigen
Tages. Diese Methode gilt als Benchmark zur Uberpriifung der Kalibrierung anderer
Modelle [91].

Die zweite Methode gehort zu den sSARIMA-Modellen. Die Abkiirzung sARIMA
steht fur seasonal autoregressive integral moving average und beschreibt ein sta-
tistisches Regressionsmodell. Hierbei handelt es sich um ein lineares Modell, das
sowohl aktuelle und vergangene Werte als auch ein gleitendes Mittel {iber vergan-
gene Zeitraume berticksichtigt. Aulerdem konnen saisonale Effekte und exogene
Parameter einbezogen werden. Eine detaillierte Beschreibung des Modells ist in
Anhang C.2 dargestellt.

Fiir die folgenden Untersuchungen werden diese beiden Methoden auf die Zeitreihe
des Day-Ahead-Marktpreises fiir 2020 angewendet. Abbildung 7.4 zeigt ein Beispiel
der Prognose der Day-Ahead-Marktpreise fiir drei Tage im Jahr 2020. Die naive
Methode nutzt den Vortag zu Prognose des aktuellen Tages. Tag 2 entspricht somit
den realen Preisen von Tag 1 und Tag 3 entspricht den realen Preisen von Tag 2. Bei
der sSARIMAX-Methode flieSt die Preisinderung (Ableitung) der vergangenen finf
Stunden ein, der gleitende Durchschnitt der letzten Stunde sowie die tatsdchlichen

Preise des entsprechenden Zeitschritts einen und zwei Tage zuvor und der gleitende
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Durchschnitt der letzten zwei Tage. Hierdurch werden vor allem die Preissenke und

die Preisspitze am dritten Tag besser abgebildet als mit dem naiven Modell.

§ 601 Tag 1 Tag 2 Tag 3
E —— Reale Preise
@ 40+ Prognoseverfahren:
g —— Naive Methode
2 20 | |— sARIMAX-Methode
k)
f—
[a W
0 ‘ ! !

1 12 24 36 48 60 72
Stunden

Abbildung 7.4: Beispiel der Prognose der Day-Ahead-Marktpreise anhand der nai-
ven und der sARIMAX-Prognosemethode.

Die naive Methode hat einen sSM APE = 41,4 % fiir ein Prognosehorizont von einem
Tag. Die Prognosegiite ist deutlich schlechter als bei Modellen des aktuellen Stands
der Wissenschaft. Ergebnisse dieses Prognoseverfahrens stellen somit im Folgenden
eine untere Grenze der Nettoerlose dar. Der sM APE der sSARIMAX-Methode von
26,1 % liegt geringfiigig tiber den in [109] untersuchten statistischen Modellen (15 %
bis 24 %) und deutlich iiber den Machine Learning Methoden. Die Griinde fur
den hohen sM APFE der beiden Modelle sind u. a. hohe Preisspitzen und -senken.
Abbildung 7.5 zeigt das Streudiagramm der prognostizierten Preise der beiden Me-
thoden aufgetragen tiber den realen Preisen je Zeitschritt. Die realen Preise sind als
Nullpunktgerade zur Ubersichtlichkeit ebenfalls im Diagramm in griin dargestellt.
Im mittleren Bereich der Preise zwischen 0€/MWh und 50€/MWh liegen die
prognostizierten Werte der sSARIMAX-Methode ndher an den realen Werten als bei
der naive Methode. Das bedeutet, dass die Prognosegiite der sSARIMAX-Methode
in diesem Intervall besser ist. Mit der SARIMAX-Methode werden die Grenzwerte
jedoch deutlich unterschétzt. Das Maximum der durch die sARIMAX-Methode
prognostizierten Preise entspricht nur 48,9 % des realen Maximums und das Mi-

nimum dieser Methode entspricht nur 24,7 % des realen Minimums. Extremwerte
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lassen sich somit trotz der Nutzung der Residuallast als exogenen Parameter mit
der sSARIMAX-Methode kaum prognostizieren. Mit der naiven Methode werden
zwar die gleichen Preisspitzen prognostiziert, die real verzeichnet werden, allerdings
nicht zu dem Zeitpunkt, zu dem diese tatséchlich auftreten. Sie werden durch die

naive Methode einen Tag oder eine Woche spéter abgebildet.
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Abbildung 7.5: Prognose der Day-Ahead-Marktpreise mit der naiven Methode und

der sARIMAX-Methode aufgezeichnet iiber den realen Preisen im
entsprechenden Zeitschritt.

Bessere Prognosegiiten kénnen mit komplexeren statistischen oder Maschine Lear-
ning Methoden erreicht werden, die im Rahmen dieser Untersuchungen allerdings
nicht berticksichtigt werden kénnen. Im Folgenden werden somit die naive Methode
und die sARIMAX-Methode mit der Residuallast als exogener Parameter verwendet,
um den Einfluss der Prognosegiite auf die Betriebsfithrung des Speicherkraftwerks
zu untersuchen. Die Prognosegiite wird mit beiden Modellen unterschétzt, sodass

der Einfluss von Prognoseunsicherheiten iiberschitzt wird.
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7.8 Finfluss der Prognosegiite

7.3 Einfluss der Prognosegiite

Die rollierende Planung der Betriebsfithrung des Speicherkraftwerks wird mit den
beiden vorgestellten Prognoseverfahren sARIMAX und naiv fir verschieden lange
Prognosehorizonte durchgefiihrt und mit den Ergebnissen der rollierenden Planung
mit perfekter Prognose und mit der nicht-rollierenden Optimierung verglichen. Der
Prognosehorizont wird zwischen einem und sieben Tagen variiert und der Fahrplan
des Speicherkraftwerks wird fiir den Entscheidungshorizont von einem Tag anhand
der Prognose bestimmt. Der Betrieb wird fiir die Lange des Entscheidungshorizonts
umgesetzt, anschlieBend wird fir den néchsten Tag neu geplant. Die Prognosefehler
haben keinen Einfluss auf den Betrieb des Speicherkraftwerks, lediglich die Erlése

werden beeinflusst durch die Differenz zwischen Prognose und realen Preisen.

Abbildung 7.6 zeigt die Nettoerlose des Speicherkraftwerks pro Jahr in Abhéngig-
keit vom Preisszenario, dem Prognosehorizont und dem Prognoseverfahren. Die
Nettoerlose werden auch die Ergebnisse der nicht-rollierenden Planung bezogen. Im
basis-Szenario liegen die Nettoerlose mit der SARIMAX-Methode zwischen 0,59 p.u.
und 0,81 p.u. bezogen auf die nicht-rollierende Planung und damit etwa 0,08 p.u.
unterhalb der Ergebnisse der perfekten Prognose. Mit der naiven Prognosemethode
sind die Nettoerlose deutlich geringer. Sie liegen unterhalb von 0,55 p.u. bezogen
auf die nicht-rollierende Planung und sind auch bei langeren Prognosehorizonten

gleichbleibend niedrig.

Die Nettoerlose im Szenario moderat verhalten sich insgesamt dhnlich wie im basis-
Szenario, allerdings ist der Einfluss der Prognoseunsicherheit grofler. Die Nettoerlose
mit der SARIMAX-Methode liegen mit 0,57 p.u. bis 0,81 p.u. durchschnittlich ca.
0,1 p.u. unterhalb den Erlésen mit perfekter Prognose. Mit der naiven Methode liegen

die Nettoerlose niedriger als 0,46 p.u. bezogen auf die nicht-rollierende Planung.

Im Szenario optimistisch sind die Auswirkungen der Prognoseunsicherheiten kleiner
als in den beiden anderen Preisszenarien. Wenn die Day-Ahead-Marktpreise mit
der sARIMAX-Methode prognostiziert werden, sinken die Nettoerlése nur um ca.
0,06 p.u. im Vergleich zur rollierenden Planung mit perfekter Prognose. Bei einem

Prognosehorizont von sieben Tagen entsprechen die Nettoerlése 0,89 p.u. verglichen
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Abbildung 7.6: Nettoerlose pro Jahr bezogen auf die Nettoerlése mit nicht-
rollierender Planung in Abhéngigkeit vom Preisszenario, dem Pro-
gnosehorizont und dem Prognoseverfahren.

mit der nicht-rollierenden Planung. Mit der naiven Prognosemethode liegen die
Nettoerlose zwischen 0,59 p.u. und 0,64 p.u. im Vergleich zur nicht-rollierenden

Planung und damit héher als in den beiden anderen Preisszenarien.

Wenn die Day-Ahead-Marktpreise mit der sSARIMAX-Methode prognostiziert wer-
den, sinken die Nettoerlése unabhéngig von der Prognoselinge um maximal 0,1 p.u.
im Vergleich zur perfekten Prognose. Anders verhélt es sich mit der naiven Methode:
Nur ein Prognosehorizont von einem Tag weist geringere Nettoerlose auf, ab einer
Prognoselange von zwei Tage hat der Prognosehorizont keinen Einfluss auf die
Nettoerlose. Grund dafiir ist der repetitive Charakter der naiven Prognosemethode:
bei einem Prognosehorizont von zwei Tagen wird, je nach Wochentag, der gleiche
Tagesverlauf zweimal hintereinander prognostiziert, sodass Prognosefehler ebenfalls
wiederholt werden. Bei der sSARIMAX-Methode fliefit die Residuallast als exogener
Parameter in die Prognose ein, sodass sich Preistendenzen, die iiber einen Tag

hinausgehen, besser prognostizieren lassen.

Die rollierende Planung hat im Szenario basis den grofiten Einfluss auf die Net-
toerlose und im Szenario optimistisch den niedrigsten Einfluss. Die Prognosegiite
hingegen hat im Szenario moderat den gréfiten Einfluss. Dieser Effekt ist in der
Dimensionierung und daraus folgenden notwendigen Betriebsfiihrung des Speicher-

kraftwerks begriindet. Der Kompressor ist im Szenario moderat im Vergleich zum
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Szenario basis deutlich grofler dimensioniert. Daraus folgen niedrigere Betriebsstun-
den und Anzahl Starts. Werden die Day-Ahead-Marktpreise falsch prognostiziert,
fithrt das ggf. dazu, dass der Kompressor zum falschen Zeitpunkt in Betrieb ist. In
den Szenario basis und optimistisch hat der Kompressor hohere Betriebsstunden
und Anzahl Starts, deswegen ist das Risiko geringer, dass er zu einem ungiinstigen
Zeitpunkt in Betrieb ist.

Kraftwerksmodell mit h6herem Detailgrad Die bisherigen Untersuchungen mit
der rollierenden Planung basieren auf dem Basismodell aus Kapitel 6.1. In Kapi-
tel 6.2.7 werden hingegen verschiedene Kraftwerksmodelle mit unterschiedlichem
Detailgrad untersucht. Die modellierten Betriebsrestriktionen beinhalten die mini-
male Teillast der Komponenten, den Teillastwirkungsgrad, die einzelnen Stacks der
Elektrolyse, die Kopplung und Umschaltung von Kompressor und Turbine sowie
die Startkosten der Komponenten. Mit nicht-rollierender Planung und perfekter
Prognose liegen die Nettoerlose des Kraftwerksmodells TWEKUS, das alle diese Be-
triebsrestriktionen beinhaltet, zwischen 0,954 p.u. bis 0,975 p.u. bezogen auf die
Nettoerlose des Basismodells. Zusétzlich weisen die Turbine und der Kompressor
geringere Betriebsstunden und Anzahl Starts sowie einen hoheren Ausnutzungsgrad

auf.

Die rollierende Planung der Betriebsfithrung wird erneut fir das Kraftwerksmodell
TWEKUS durchgefithrt. Abbildung 7.7 zeigt die Nettoerlése und den Gewinn des
Modells mit rollierender Planung in Abhéngigkeit von der Prognosemethode fiir
einen Prognosezeitraum von sieben Tagen und fiir das detaillierte Kraftwerksmo-
dell. Der Gewinn pro Jahr ergibt sich aus den Nettoerlosen pro Jahr abziiglich
der jéhrlichen Investitionskosten. Im basis-Szenario liegen die Investitionskosten
fir das Speicherkraftwerk bei 9,1 Mio.€ pro Jahr und die Nettoerldse bei einer
perfekten Prognose bei 10,0 Mio. €. Daraus ergibt sich der Gewinn pro Jahr mit
rollierender Planung und perfekter Prognose von 0,95 Mio. €. Mit den untersuchten
Prognoseverfahren sinken die Nettoerlose, sodass sie in diesem Fall kleiner sind als

die Investitionskosten pro Jahr. Das Speicherkraftwerk macht Verluste in Héhe von
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0,01 Mio. € pro Jahr mit der sSARIMAX-Methode und 3,21 Mio. € pro Jahr mit der

naiven Prognosemethode.

) basis ) moderat (c) optimistisch
10 |- - 30| -1 200
(ll). 20 | 150
S o
= I 10 |- 100
=] .
— 0 l ol II 50
0
Nettoerlose Gewmn Nettoerlose Gewmn Nettoerlose Gewinn

mmm ohne Prognosefehler mmmsARIMAX-Methode mmm Naive Methode

Abbildung 7.7: Nettoerlose und Gewinn pro Jahr in Abhéngigkeit vom Prognosever-
fahren und dem Preisszenario fir das detaillierte Kraftwerksmodell
und einem Prognosehorizont von sieben Tagen.

Im Szenario moderat liegen die Nettoerlose zwischen 14,7 Mio. € und 30,3 Mio. €
und die Investitionskosten belaufen sich auf 17,8 Mio. €. Der Gewinn pro Jahr ist
fiir die perfekte Prognose und die sARIMAX-Methode positiv, aber mit der naiven
Prognosemethode liegen die Verluste bei 2,9 Mio. € pro Jahr. Mit der Dimensio-
nierung im Szenario optimistisch liegen die Investitionskosten bei 21,8 Mio. €. Die
Nettoerldse sind mit iiber 130 Mio. € deutlich héher, sodass der Gewinn pro Jahr

unabhéngig vom Prognoseverfahren positiv ist.

Die Verluste des Speicherkraftwerk in den Szenarien basis und moderat sind aus-
schlielich auf die schlechte Prognosegiite zurtickzufithren. Die Prognosegiite der
SARIMAX-Methode liegt mit einem sMAPE von 26 % am unteren Ende der in
der Literatur angegebenen Werte. Komplexere statistische Modelle kénnen einen
sMAPE von 15% erreichen und verschiedene Machine Learning Methoden ver-
zeichnen einen sMAPE von bis zu 12% [109]. Es ist davon auszugehen, dass die
Gewinne mit einem besseren Prognoseverfahren auch im Szenario basis positiv sind,

da sich die Nettoerlose in dem Fall an den Wert der perfekten Prognose annéhert.
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Bei den Ergebnissen handelt es sich weiterhin um ein theoretisches Maximum der
jahrlichen Gewinne, da die Regelenergiepreise und die Zeitreihen der Einspeisung
von erneuerbaren Energien keiner Unsicherheit unterliegen und die anderen Markt-
teilnehmer nicht modelliert wurden. Durch die Beriicksichtigung der Preisprognose
am Day-Ahead-Markt und verschiedener Betriebsrestriktionen néhern sich die

Ergebnisse allerdings der Realitédt an.

7.4 Zwischenfazit

Das Verfahren der rollierenden Planung sieht vor, dass ein Optimierungsproblem
periodenbasiert gelost wird, wobei der Prognosehorizont begrenzt ist und das
Zeitintervall nach jeder Periode um einen festlegten Entscheidungshorizont nach
vorne verschoben wird. Im Gegensatz zu einem Modell ohne rollierende Planung
birgt diese Methode zwei Vorteile: aufgrund des begrenzten Prognosehorizonts wird
die Prognostizierbarkeit von exogenen Parametern besser wiedergegeben und es

koénnen kurzfristige Prognosefehler berticksichtigt werden.

Bei Anwendung der rollierenden Planung mit perfekter Prognose liegen der Net-
toerlose um 14 % niedriger als mit nicht-rollierender Planung, wenn von einem
Prognosehorizont von sieben Tagen und der aktuellen Preisstruktur ausgegangen
wird (Szenario basis). Wird der Prognosehorizont verkiirzt, sinken die Nettoerlose
um bis zu 36 %. In zukiinftigen Preisszenarien hat die rollierende Planung weni-
ger Einfluss auf die Nettoerlose, und der Unterschied zwischen rollierender und

nicht-rollierender Planung sinkt bis auf 5 %.

Die rollierende Planung hat den Nachteil, dass die Speicherkapazitit des Wasser-
stoffspeichers nicht ausgenutzt wird. Dies ist durch die hohe Einspeicherdauer von
bis zu 1.500 h bedingt, die deutlich lénger ist als die untersuchten Prognosehori-
zonte. Hierdurch bedingt ist die automatisierte Betriebsfithrung alleine anhand
der hier vorgestellten rollierenden Planung nicht geeignet, um die Kapazitat des
Wasserstoffspeichers sinnvoll zu nutzen. Eine tibergeordnete langfristige Planung ist

notwendig, die mit dem vorgestellten Modell nicht abgebildet werden kann. Diese
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sollte langfristige Entwicklungen auf dem Strom- und Wasserstoffmarkt ebenso
beriicksichtigen wie saisonale Effekte. Trotzdem liegen die Nettoerlose des Speicher-
kraftwerks nicht wesentlich niedriger als mit perfekter Prognose, sodass der Betrieb

des Speicherkraftwerks auch mit rollierender Planung profitabel ist.

Zur Modellierung von Prognosefehlern bei der kurzfristigen Prognose von Day-
Ahead-Marktpreisen werden zwei Prognoseverfahren untersucht, deren Prognosegii-
te am unteren Ende der in der gegenwértigen Literatur dargestellten Methoden liegt.
Die sARIMAX-Methode ist ein statistisches Modell, das zusétzlich zu vergangenen
Preisen die aktuelle Residuallast als exogenen Parameter fiir die Prognose nutzt.
Die naive Methode ist ein Ansatz der dhnlichen Tage und gilt als Benchmark fiir die
Kalibrierung anderer Modelle. Bei aktuellen Preisstrukturen liegen die Nettoerlose
mit der SARIMAX-Methode etwa 8 % niedriger als mit perfekter Prognose und
mit der naiven Methode tiber 20 % niedriger. Im Rahmen von zukiinftigen Preiss-
trukturen haben sowohl die rollierende Planung als auch die Prognosefehler einen
geringeren Finfluss auf die Nettoerlose. Im Preisszenario optimistisch sinken die
Nettoerldse auch mit einem Prognoseverfahren mit schlechter Prognosegiite nicht
unter 60 % der Nettoerlose mit nicht-rollierender Planung. Auch wenn die Prognose
der exogenen Parameter mit steigendem Prognosehorizont schlechter wird, ist ein
Prognosehorizont von sieben Tagen immer gegeniiber kiirzeren Prognosehorizonten

vorzuziehen.

Die Beriicksichtigung von Betriebsrestriktionen, die im vorangegangenen Kapitel dar-
gestellt wurden, und Prognosefehler, dargestellt durch die SARIMAX-Methode, fiih-
ren dazu, dass das Speicherkraftwerk mit aktuellen Preisstrukturen 0,02 Mio. €/Jahr
Verluste macht. Bei moderaten Preisentwicklungen liegen die Gewinne pro Jahr bei
9,4 Mio. €/Jahr und optimistische Preisentwicklungen fithren zu einem Gewinn von
168,9 Mio. €/Jahr. Es ist aulerdem zu beachten, dass die hier untersuchten Pro-
gnoseverfahren schlechter sind als in der Literatur dargestellte komplexe Verfahren.
Mit einem besseren Prognoseverfahren ist auch im aktuellen Preisstrukturen ein

profitabler Betrieb méglich.
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Die Energiewende in Deutschland mit dem Ziel eines klimaneutralen Energiesys-
tems erfordert den massiven Ausbau erneuerbarer Energien. Mit einem steigenden
Anteil fluktuierender, erneuerbarer Erzeugung steigt auch der Bedarf an Kurz-
und Langzeitenergiespeichern. Der volkswirtschaftliche Nutzen eines solchen Lang-
zeitspeichers ergibt sich aus der geplanten Klimaneutralitdt und der fluktuierenden
EE-Einspeisung. Der betriebswirtschaftliche Nutzen des Langzeitspeichers ist al-
lerdings ebenso relevant, um komplizierte Anreizsysteme und Subventionen zu
vermeiden und um die Projektierung und den Bau fiir Speicherbetreiber attraktiv

zu machen.

Ein in bisherigen Untersuchungen nicht ausreichend beachtetes Konzept zur Lang-
zeitspeicherung von elektrischer Energie ist das Wasserstoff-Druckluftspeicherkraft-
werk, das untertidgige Salzkavernen zur Speicherung von Druckluft und Wasser-
stoff nutzt. Das Konzept basiert auf dem Prinzip des Druckluftspeicherkraftwerks
und nutzt zusétzlich die hohe Energiedichte von Wasserstoff, wodurch hohe Spei-
cherkapazititen erreicht werden. Durch den Einsatz der gespeicherten Druckluft
wird auBerdem der Wirkungsgrad der Ausspeicherung gegeniiber einer Wasserstoff-
Gasturbine verbessert. Zur Bewertung der Wirtschaftlichkeit eines Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerks wurde das Konzept zunéchst analysiert und mit an-
deren Konzepten zur Speicherung von Druckluft oder Wasserstoff in Salzkavernen
verglichen. Dann wurde die optimale Dimensionierung zur gleichzeitigen Teilnahme
an mehreren Energiemérkten im Rahmen verschiedener Preisszenarien ermittelt.
Die Ergebnisse der Dimensionierung wurden im Anschluss hinsichtlich des Einflusses

von Betriebsrestriktionen und Prognoseunsicherheiten analysiert.
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Konzeptionierung, Parametrierung und Vergleich von Speicherkraftwerken
Das Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk (engl. hydrogen compressed air energy
storage, HCAES) besteht aus einer Elektrolyse und einem Druckluftkompressor, die
im Motorbetrieb unabhangig voneinander Wasserstoff produzieren oder Umgebungs-
luft komprimieren. Beide Gase werden in untertégigen Salzkavernen gespeichert.
Im Generatorbetrieb wird eine Wasserstoff-Gasturbine mit dem Wasserstoff und
der Druckluft angetrieben. Zusétzlich zu dem HCAES wurden vier weitere Spei-
cherkraftwerkskonzepte basierend auf der Speicherung von gasférmigen Medien
in untertdgigen Salzkavernen untersucht. Das diabate Druckluftspeicherkraftwerk
(CAES) und das adiabate Druckluftspeicherkraftwerk (ACAES) nutzen die Ver-
dichtung von Umgebungsluft zu Speicherung von elektrischer Energie, die Riickver-
stromung erfolgt entweder in einer Erdgasturbine oder in einer Expansionsturbine.
In einem Wasserstoff-Speicherkraftwerk (engl. hydrogen energy storage, HES) wird
Wasserstoff produziert und gespeichert und entweder mit einer offenen Wasserstoff-
Gasturbine (HES-GT) oder einer Brennstoffzelle (HES-FC) in elektrische Energie

umgewandelt.

Der Vergleich der Konzepte erfolgt anhand von techno-6konomischen Kriterien.
Quantitative Kriterien wie Wirkungsgrad, Speicherkapazitit und spezifische Inves-
titionskosten basieren auf Berechnungen anhand der ersten zwei Hauptséitze der
Thermodynamik sowie einer umfangreichen Literaturrecherche zu den spezifischen
Investitionskosten der einzelnen Komponenten. Zu den qualitativen Kriterien zéhlen
u. a. die Marktreife, Emissionen und das Entwicklungspotential. Das ACAES weist
den hochsten Wirkungsgrad auf, gefolgt vom CAES. Die Konzepte, die Wasserstoff
nutzen (HCAES und HES), haben geringere Wirkungsgrade aber deutlich hohere
Speicherkapazitéten als die beiden Konzepte, die nur Druckluft speichern (CAES und
ACAES). Hinsichtlich der Investitionskosten und dem Technology Readiness Level
schneiden das CAES und HCAES am besten ab. Das CAES kommt allerdings auf-
grund des Erdgaseinsatzes und der sich daraus ergebenden direkten COq-Emissionen
fir einen Einsatz in einem regenerativen Energiesystem nicht infrage. Dagegen
weisen das HCAES und die HES-Konzepte ein hohes Entwicklungspotential auf. Das
HCAES eignet sich im Vergleich am Besten zur Langzeitspeicherung von elektrischer

Energie. Es weist einen Speicherwirkungsgrad von 38 % bei einer durchschnittlichen
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Einspeicherkapazitit von 87,3 GWh auf. Auch das HES-GT kommt fiir den Einsatz
im heutigen und zukiinftigen Energiesystem infrage, das HES-FC hat hingegen
aufgrund der Brennstoffzelle derzeit hohe Investitionskosten und ein niedriges Tech-
nology Readiness Level. Dementsprechend erfolgte die folgende Dimensionierung
fiir das HCAES und das HES-GT.

Dimensionierung von Speicherkraftwerken Die Wirtschaftlichkeit eines Speicher-
kraftwerks ist abhéngig von der Dimensionierung der Kraftwerkskomponenten, da
diese sowohl die Kosten als auch die Erlosmoglichkeiten des Kraftwerks beeinflusst.
Die optimale Dimensionierung eines Speicherkraftwerks ergibt sich aus den Erlosen
an verschiedenen Energiemérkten abziiglich der Betriebs- und Investitionskosten.
Die Modellierung umfasst die Teilnahme am Day-Ahead-Markt und an den Regel-
energiemérkten, Direktvertrage mit einem Wind- oder Solarpark und den Verkauf
von iiberschiissigem Wasserstoff und Sauerstoff. Das Modell des Speicherkraftwerks
wurde als lineares Optimierungsproblem mit perfekter Prognose entwickelt und
gibt vereinfacht die physikalischen Leistungsfliissse wieder. Als Optimierungshori-
zont wurde ein Jahr gewahlt, wobei das Jahr 2020 als Basisjahr fiir die exogenen
Parameter ausgewdhlt wurde. Ziel ist die Bestimmung der optimalen Nennleistung
der Kraftwerkskomponenten sowie der Speicherkapazitdten des Wasserstoff- und
Druckluftspeichers unter Beriicksichtigung der spezifischen Investitionskosten der
Komponenten bei gleichzeitiger Teilnahme an den oben genannten Energiemérk-

ten.

In allen Untersuchungen weist das Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk (HCAES)
hohere Gewinne auf als das Wasserstoffspeicherkraftwerk (HES-GT), obwohl die
Investitionskosten durch die zweite Kaverne und den Druckluftkompressor ho-
her sind. Grund dafiir ist der Speicherwirkungsgrad des HCAES, der um 10 %-
Punkte hoher als der des HES, da Brennstoffausnutzung des HCAES im Gene-
ratorbetrieb anndhernd doppelt so hoch ist wie beim HES. Auflerdem fithrt der
Druckluftkompressor und der zusétzliche Speicher zu einer erhohten Flexibilitét

im Einspeicherbetrieb, sodass Preissenken besser ausgenutzt werden koénnen. Das
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Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk ist somit in jedem Fall dem Wasserstoffspei-

cherkraftwerk mit Gasturbine vorzuziehen.

Die zukiinftigen Entwicklungen der Energiemérkten haben grofitenteils einen po-
sitiven Einfluss auf die Dimensionierung und die Erlose des Speicherkraftwerks.
Sinkende Elektrolyse-Kosten fiihren sowohl zu einer hoherer Nennleistung der Elek-
trolyse als auch zu héheren Nennleistungen und Speicherkapazititen der anderen
Kraftwerkskomponenten. Steigende Day-Ahead-Marktpreise fithren zu steigenden
Nennleistungen und Speicherkapazitdten des Speicherkraftwerks, wobei die opti-
male Nennleistung des Kompressors schneller steigt als die der Elektrolyse, da
die spezifischen Investitionskosten des Kompressor geringer sind. Sinkende Strom-
gestehungskosten der Wind- und Solarenergie erhdhen die Wirtschaftlichkeit von
Direktvertrigen, was in geringfiigig hoheren Nennleistungen und Speicherkapazité-
ten des Speicherkraftwerks resultiert. Der Wasserstoff-Verkauf wird allerdings erst
ab einer Preissteigerung von +200 % gegeniiber heutigen Preisen profitabel aufier-
dem sinkt die Wirtschaftlichkeit des Wasserstoftverkaufs zusétzlich mit steigenden

Day-Ahead-Marktpreisen.

Die finale Dimensionierung des Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks erfolgte an-
hand von drei Preisszenarien, die aktuelle, zukiinftig wahrscheinlich und vorteilhafte
Preisentwicklungen widerspiegeln. In allen drei Preisszenarien ist ein profitabler
Betrieb des Speicherkraftwerks moglich. In Basisszenario liegt die optimale Nenn-
leistung der Elektrolyse bei 59 MW, die des Kompressors bei 190 MW und die
der Turbine bei 500 MW. Die Nennleistung der Elektrolyse ist aufgrund hohe-
rer spezifischer Investitionskosten kleiner als die des Kompressors. Die optimalen
Speicherkapazititen entsprechen einem geometrischen Volumen von 500.000 m?
(Wasserstoff) und 1.000.000 m® (Druckluft). Es wird kein Direktvertrag mit einem
Wind- oder Solarpark abgeschlossen und kein Wasserstoff verkauft. Der theoretische
Gewinn belduft sich auf 2,9 Mio. € pro Jahr. Bei einer moderaten Preisentwicklung
bis 2030 liegen die optimalen Nennleistung des Kompressors und der Turbine bei
500 MW, die Nennleistung der Elektrolyse wird auf 197 MW gesetzt, beide Ka-
vernen haben ein Volumen von 1.000.000 m? und es wird ein Direktvertrag mit
einem 500 MW-Solarpark eingegangen. Der jahrliche Gewinn ist um den Faktor
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6 hoher als im Basisszenario. Bei einer optimistischen Preisentwicklung werden
alle Nennleistungen auf 500 MW und beide Speicherkapazititen auf 1.000.000 m?3
gesetzt, zusitzlich zum Solarpark wird ein Direktvertrag mit einem Windpark
mit 500 MW eingegangen. Der Gewinn pro Jahr ist um den Faktor 11 hoher als
mit moderaten Preisentwicklungen. Das geometrische Volumen der Salzkavernen
hat dabei wenig Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit: Auch mit einem vorgegebenen
Volumen von 250.000m? je Kaverne ist das Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk

in allen drei Preisszenarien profitabel.

In keinem Preisszenario wird iiberschiissiger Wasserstoff verkauft, da die Wasserstoft-
gestehungskosten hoher sind als die Erlose durch den Verkauf von Wasserstoff an
Industriekunden. Allerdings trégt der Verkauf von Sauerstoff zur Wirtschaftlichkeit
des Speicherkraftwerks bei, da er beim Betrieb der Elektrolyse als Abfallprodukt
anfillt. Obwohl ein Grofiteil der Erlose am Day-Ahead-Markt erwirtschaftet wird,
ist die alleinige Teilnahme am Day-Ahead-Markt aktuell nicht wirtschaftlich. Das
Speicherkraftwerk muss simultan an verschiedenen Energieméarkten teilnehmen, um

unter aktuellen Bedingungen wirtschaftlich betrieben werden zu kénnen.

Betriebsfiihrung von Speicherkraftwerken Das vereinfachte Modell zur Dimen-
sionierung des Speicherkraftwerks beriicksichtigt keinerlei Einschrankungen des
Betriebs. In der Realitdat wird der Betrieb der Komponenten allerdings durch
technische Restriktionen eingeschrinkt, dazu zdhlen die minimale Teillast, der
Teillastwirkungsgrad, der modular Aufbau des Elektrolysesystems, die Umschaltung
zwischen Kompressor und Turbine sowie Brennstoffbedarf und Verschleify beim Start
einer Komponente. Die Nettoerlose des Speicherkraftwerksmodells, das alle diese
Restriktionen beriicksichtigt, liegen insgesamt nur maximal 5 % unter den Nettoer-
l6sen des vereinfachten Basismodells. Das Basismodell eignet sich somit gut, um die
optimale Dimensionierung des Speicherkraftwerks zu bestimmen. Durch die Bertick-
sichtigung von Betriebsrestriktionen werden die Kraftwerkskomponenten allerdings
deutlich weniger flexibel betrieben. Das detaillierte Speicherkraftwerksmodell ist

somit fiir eine sinnvolle und realitdtsnahe Betriebsfihrungsplanung notwendig.
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8 Schlussfolgerungen

Die minimale Teillast, die bei Kompressor und Turbine bei 20 % und bei der Elek-
trolyse bei 10 % der Nennleistung liegt, hat den groBten Einfluss auf den Betrieb
des Speicherkraftwerks. Durch deren Berticksichtigung sinken die Betriebsstunden
sowie die Anzahl Starts der Komponenten und der Ausnutzungsgrad steigt. Die
Berticksichtigung eines schlechteren Teillastwirkungsgrad fiihrt ebenso zu einer
hoheren Ausnutzung von Turbine und Kompressor. Weiterhin fiihrt die Berticksich-
tigung von Startkosten zu weniger Starts und somit einem weniger flexiblen Betrieb
des Speicherkraftwerks. Die Berticksichtigung des nicht-gleichzeitigen Betriebs von
Turbine und Kompressor und der Umschaltzeit zwischen den beiden Komponenten

hat dagegen keinen nennenswerten Einfluss auf den Betrieb und die Erlose.

Bei der Elektrolyse hingegen begiinstigt die Berticksichtigung des Teillastwirkungs-
grades und der einzelnen Elektrolysestacks die Betriebsfithrung, da Teillastwir-
kungsgrad der Elektrolyse bis zu 20 %-Punkte hoher liegt als der Wirkungsgrad bei
Nennleistung. Werden einzelne Elektrolysestacks modelliert, entspricht die minima-
le Teillast des Elektrolysesystems der minimalen Teillast eines Elektrolysestacks.
Dadurch steigt die Flexibilitidt des Elektrolysesystems und die Nettoerlose des Kraft-
werksmodells steigen ebenfalls im Vergleich zur Modellierung des Basismodells.

Bis hierher basierten die Untersuchungen auf einem Modell mit perfekter Prognose
und einem Optimierungszeitraum von einem Jahr. Mit der rollierenden Planung
wurden verkiirzte Prognosehorizonte beriicksichtigt. Bei einem Prognosehorizont
von einem Tag sinken die Nettoerlése um bis zu einem Drittel gegeniiber der nicht-
rollierenden Planung. Wird der Prognosehorizont auf sieben Tage verldngert, liegen
die Nettoerlose nur maximal 14 % niedriger als mit perfekter Prognose. Langere
Prognosehorizonte sind in jedem Fall vorzuziehen. Der Einfluss der rollierenden

Planung nimmt auBerdem in den zukiinftigen Preisszenarien ab.

Mit der rollierenden Planung kénnen auflerdem kurzfristige Prognosefehler der
exogenen Parameter modelliert werden. Fiir die Untersuchungen wurden zwei Pro-
gnoseverfahren fiir Day-Ahead-Marktpreise mit unterschiedlicher Prognosegiite
ausgewahlt. Die Beriicksichtigung von Prognosefehler und Betriebsrestriktionen

fihrt bei aktuellen Preisstrukturen dazu, dass die Nettoerlose kleiner sind als die
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jahrlichen Investitionskosten des Speicherkraftwerks. Bei zukinftigen Preisstruktu-
ren ist der Einfluss von Prognosefehlern kleiner und die Gewinne bleiben positiv.
Mit einem besseren Prognoseverfahren ist daher auch im aktuellen Preisszenario

ein wirtschaftlicher Betrieb méoglich.

Fazit Zusammenfassend zeigen die Untersuchungen, dass ein Wasserstoff-Druckluft-
speicherkraftwerk bereits heute und vor allem in Zukunft wirtschaftlich betrieben
werden kann. Die zusdtzliche Speicherung und Nutzung der Druckluft gegeniiber
einem reinem Wasserstoff-Speicherkraftwerk ist dabei ein wichtiger Faktor, da hier-
durch der Speicherwirkungsgrad deutlich verbessert wird. Ein Grofiteil der Erlose
wird durch die Teilnahme am Day-Ahead-Markt erzielt, ein profitabler Betrieb
ist jedoch erst moglich, wenn auch andere Energiemérkte berticksichtigt werden.
Zukiinftig zu erwartende Preisentwicklungen fithren dazu, dass das Wasserstoff-
Druckluftspeicherkraftwerk bereits heute grofier dimensioniert werden sollte als
aktuell sinnvoll, da dass die Wirtschaftlichkeit in Zukunft steigt. Ein gewinnbrin-
gender Betrieb ist allerdings bei aktuellen Preisstrukturen nur moglich, wenn die

Strompreise moglichst genau prognostiziert werden.
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Anhang zu Teil A

A.1 Thermodynamische Analyse von

Speicherkraftwerken

Die thermodynamischen Berechnungen des CAES und des ACAES basieren auf
[110]. Die Kraftwerksparameter sind in Tabelle A.1 dargestellt.

Folgende Annahmen werden getroffen:

Es wird der Wirkungsgrad eines vollstdndigen Lade- und Entladezyklus be-
rechnet.

Die Luft und der Wasserstoff werden als ideale Gase mit temperaturunabhén-
gigen spezifischen Wéarmekapazitaten betrachtet.

Die Masse des Brennstoffs ist vernachlassigbar im Vergleich zur Masse der
Luft — Das Abgas nach der Verbrennung hat die gleichen Eigenschaften und
die gleiche Masse wie die Druckluft und der Energiebedarf fir die Kompression
des Erdgases beim CAES kann vernachléssigt werden

Es werden adiabate Kompression und Entspannung und isobare Wérmetau-
scher und -speicher vorausgesetzt.

Es herrscht ein stationérer Zustand in der Kaverne zu Beginn des Lade- oder
Entladezyklus. Alle Ausgleichsvorgédnge sind abgeschlossen — Die Tempera-
tur in der Kaverne zu Beginn eines Lade- und Entladezyklus entspricht der
Gesteinstemperatur.

Es werden keine Restriktionen hinsichtlich der Forderrate der Salzkaverne

berticksichtigt.
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A.1.1 Blockschaltbilder und Parameter

In den Abbildungen A.1 bis A.5 sind die Blockschaltbilder der Speicherkraftwerks-
konzepte dargestellt. Die Abkiirzungen stehen fiir:

o K - Kompressor

o WT - Warmetauscher
o SK - Salzkaverne

« R - Rekuperator

« BK - Brennkammer

e T - Turbine

o WS - Wiarmespeicher
o E - Elektrolyse

o FC - Brennstoffzelle

Der Index HD beschreibt eine Hochdruckkomponenten, der Index ND steht fiir
Niederdruck und der Index H2 beschreibt Wasserstoffkomponenten. Das Formelzei-
chen W steht fiir elektrische Arbeit und das Formelzeichen @ steht fiir Warme. die

Pfeilrichtungen zeigen an, ob Arbeit oder Wéarme zu- oder abgefiihrt wird.

In Tabelle A.1 sind die Parameter der thermodynamischen Berechnungen darge-
stellt.
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Abbildung A.1: Blockschaltbild des diabaten Druckluftspeicherkraftwerks (CAES).
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Abbildung A.2: Blockschaltbild des adiabaten Druckluftspeicherkraftwerks
(ACAES).
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Abbildung A.3: Blockschaltbild des  Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerks
(HCAES).
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Abbildung A.4: Blockschaltbild des Wasserstoff-Speicherkraftwerks mit Gasturbine
(HES-GT).
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Tabelle A.1: Parameter fiir die thermodynamische Berechnung der Speicherkraft-

werkskonzepte.
Bezeichnung FZ Wert
Geometrisches Volumen der Kaverne(n) Vv 500.000 m®
Min. Betriebsdruck der Kaverne(n) D 40 bar
Max. Betriebsdruck der Kaverne(n) Ds 100 bar
Isentroper Wirkungsgrad der Kompression Nk 0,85
Isentroper Wirkungsgrad der Expansion Nr 0,85
Effektivitat des Warmespeichers €ws 0,9
Wirkungsgrad der Brennkammer = 0,995
Wirkungsgrad der Synchronmaschine Ne 0,985
Wirkungsgrad der Umrichter Ny 0,985
Wirkungsgrad der Elektrolyse i 0,648 11\\11‘\’,\'\,1}‘1“1
Betriebsdruck der Elektrolyse De 30 bar
Betriebstemperatur der Elektrolyse T 70°C
Wirkungsgrad der Brennstoffzelle Mrc 0,55 11\\[13\,\/}1::;
Gesteinstemperatur T 30°C
Eintrittstemperatur der Kaverne Tgr 55°C
Eintrittstemperatur der HD-Turbine Ten 530°C
Eintrittstemperatur der ND-Turbine T 850°C
max. Austrittstemperatur des HD-Kompressors (ACAES)  Tpusme> 600°C
Eintrittstemperatur der HD-Turbine (HES-GT) Te 1.030°C
Eintrittstemperatur der ND-Turbine (HES-GT) T 1.350°C
Abgastemperatur T, 130°C
Isentropenexponent K 14
Spezifische Wéarmekapazitat von Luft Cpy 1.006 kg%
Spezifische Gaskonstante von Luft R, 287,058 ﬁ
Spezifische Warmekapazitat von Wasserstoff Cpu 14.360 ¢
Spezifische Gaskonstante von Wasserstoff Ry 4.124 k%]K
Heizwert von Wasserstoff H. 119,972 %’
Standardtemperatur T, 25°C
Standarddruck Do 1,01 bar
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A.1.2 Berechnungsvorschriften

Die Methodik zur Berechnung des CAES und ACAES basiert auf [110]. Aus dieser

Quelle sind ebenfalls die meisten Eingangsparameter entnommen.

Diabates Druckluftspeicherkraftwerk Das Diabate Druckluftspeicherkraftwerk
besteht aus zwei Kompressoren mit nachgeschalteten Warmetauschern, einer Ka-
verne zur Speicherung der Druckluft, zwei Brennkammern und zwei nachgeschal-
teten Gasturbinen sowie einem Rekuperator zur Vorwérmung der Druckluft. Das
Blockschaltbild ist in Abbildung A.1 dargestellt. Die grundlegenden Berechnungs-
vorschriften sind in Kapitel 3.1.1 dargestellt.

Im Motorbetrieb ist die Eingangstemperatur der Kaverne vorgegeben und ent-
spricht der Ausgangstemperatur des HD-Warmetauschers. Es wird angenommen,
dass die Ausgangstemperatur des ND-Warmetauschers, und somit auch die Eingang-

stemperatur des HD-Kompressors, ebenfalls der Eingangstemperatur der Kaverne

entsprechen (T, = Taw ) = Tar). Beim ND-Kompressor gilt Ty, = T;. Die
Masse des Arbeitsgases, das wahrend des Motorbetriebs eingespeichert wird, ent-
spricht:
V- (pz - p1)
Mo = 5= Al
YRk T A1)

Im Generatorbetrieb entspricht die Eintrittstemperatur der HD-Brennkammer der

Temperatur der Druckluft nach dem Abgasrekuperator:

Téi}:.ﬁn =To + (T"F‘:m - T)) (A2)
AuBerdem gilt fir die Austrittstemperatur der HD-Brennkammer T3, = Toh
fir die Eintrittstemperatur der ND-Brennkammer T3¢, = T;%3, und fir die

Austrittstemperatur der ND-Brennkammer T3¢, = T3y,

Adiabates Druckluftspeicherkraftwerk Ein Adiabates Druckluftspeicherkraftwerk
bendtigt keinen Brennstoff, da die Warme, die bei der Kompression der Luft anféllt,

gespeichert wird und der Druckluft vor der Entspannung wieder zugefiihrt wird.
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Das Blockschaltbild des adiabaten Druckluftspeicherkraftwerks ist in Abbildung
A.2 dargestellt. Es wird auflerdem angenommen, dass die Temperatur am Ausgang
der Warmespeicher tiber den gesamten Lade- bzw. Entladeprozess konstant ist und

dass die Effektivitdt der Warmespeicher 90 % betragt.

Die Berechnung der Kompressorarbeit im Motorbetrieb erfolgt analog zum CAES
(Gleichungen A.1 bis 3.4). Allerdings wird die Eingangstemperatur des HD-Kom-
pressors auf andere Weise bestimmt werden: Beim HD-Kompressor ist in diesem
Fall die maximale Ausgangstemperatur vorgegeben. Die Eingangstemperatur Ty,

wird berechnet, indem Gleichung A.3 umgestellt wird.

K—1

) Tusmom __ rein ) "aus,mom y "
T}?;;gmx — TIZ‘,‘;-ID + K,HD p KHD _ Tr?,‘;-m + K;rI]{D . (1 . < %) ) (A?))
K K 0

Die Wéarmemenge, die im Motorbetrieb in einem Warmespeicher eingespeichert wird,
ist ebenfalls abhidngig von der Ein- und Austrittstemperatur und der Luftmasse. Fiir
die Temperatur am Eintritt des Warmespeichers gilt T35, = iy sowie Gleichungen
3.3 und 3.4.

Qussn = [ o (T30 = Tit,0)Am. Vi€ {HDND}  (A)
Die Warmemenge, die Warmespeicher i im Generatorbetrieb abgibt, entspricht der
eingespeicherten Warmemenge im Motorbetrieb abziiglich der Verluste, die durch die
Effektivitat des Warmespeichers definiert sind. Gleichung A.6 wird nach Ty up paus
aufgelost. Die Temperatur am Eingang des HD-Wérmespeichers entspricht der
Temperatur in der Kaverne (7% = Ty, Gleichung 3.9) und die Temperatur am

‘WS,HD,dch

Ausgang des HD-Wérmespeichers entspricht der Temperatur am Eingang der HD-

Turbine (T3 up o0, = Tonp, Gleichung 3.7). Am Eingang des ND-Warmespeichers
gilt die gleiche Temperatur wie am Ausgang der HD-Turbine (Tys v 4o = Tiin)- Es

gilt auBlerdem Gleichung 3.8 fiir die Masse der Druckluft im Generatorbetrieb.

Qwsiaen = €res * Qwsian (A.5)
P2 ) .

Q\VS.i.dch = /p Cor® (Taus — Tys )dmL,d(:h Vie {HD7 ND} (AG)
1

WS, i,dch WS, i,dch
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Die Berechnung der Arbeit im Generatorbetrieb erfolgt analog zum CAES (Glei-
chung 3.5 bis 3.9). Fiir die HD-Turbine gilt T¢% = Tus 1p 4 und fiir die ND-Turbine
gllt Tein — Taus

T,ND WS,ND,dch

Der Wirkungsgrad wird folgendermaflen definiert:

%
Tacars = |“/VKTJ| (A?)

Wasserstoff-Druckluftspeicherkraftwerk Das Wasserstoff-Druckluftspeicherkraft-
werk entspricht dem diabaten Druckluftspeicherkraftwerk mit dem einzigen Unter-
schied, dass in beiden Brennkammern Wasserstoff statt Erdgas verbrannt wird. Das
Kraftwerk wird somit um eine Wasser-Elektrolyse und eine Wasserstoff-Verdichtung
erweitert. Da die Elektrolyse einen Betriebsdruck von 30 bar aufweist, ist eine
einstufige Verdichtung ausreichend. Das Blockschaltbild ist in Abbildung A.3 dar-
gestellt. Die Ein- und Ausspeicherdauer des Kraftwerks ist begrenzt durch die
Druckluftkaverne. Die Wasserstoffkaverne hat im Vergleich einen deutlich héheren
Energieinhalt und benotigt mehrere Ausspeicherzyklen, um vollstandig entladen zu

werden.

Die Berechnungen der Arbeit zur Verdichtung der Luft im Motorbetrieb Wy und
der Arbeit der Turbinen im Generatorbetrieb Wi, sowie des Brennstoffbedarfs Qgs
entsprechen ebenfalls denen des CAES (Gleichungen 3.1 bis 3.11). Der Energiebedarf
der Elektrolyse wird anhand des Brennstoffbedarfs und der Wirkungsgrade der
Elektrolyse und des Umrichters bestimmt. Aus dem Brennstoftfbedarf und dem

unteren Heizwert H,y ergibt sich die Masse des Wasserstoffs my.

Qus

WE = (AS)
e~ Nu
e = % (A.9)

Nach der Elektrolyse wird der Wasserstoff iiber eine einstufige Verdichtung inkl.
nachgeschalteter Kiithlung auf den Druck der Kaverne verdichtet. Die Verdichtung
erfolgt nicht tiber den vollstdndigen Druckbereich von p, bis p,, da bei einem

vollstédndigen Ladezyklus des Druckluftspeichers der Wasserstoffspeicher nur zu
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einem Bruchteil gefiillt wird. Es wird angenommen, dass der Druck zu Beginn des
Motorbetrieb dem mittleren Druck der Kaverne entspricht p; = 70 bar. Der Druck
zum Ende des Motorbetriebs ergibt sich aus Gleichung A.10 und der Masse des
Wasserstoffs. Die Eingangstemperatur der Kaverne Tgr ist vorgegeben. Fiir die
Arbeit des Wasserstoffkompressors gilt Gleichung A.11. Die Eingangstemperatur
des Kompressors entspricht der Betriebstemperatur der Elektrolyse (Ti'y = T%) und

die Ausgangstemperatur des Kompressors ergibt sich mit Gleichung 3.3.

My - Ry - k- Toe

A | A.10
b v ) (A.10)
5 1 D5 ) ) 1
Win = (/pT dWKH') T - (/pf Cen - (T;“}II - leu;) de,(-,h> . 777 (All)
v
dmua = p—od A2
My ch RH P T;I‘;‘ D ( )

Der Gesamtwirkungsgrad des Kraftwerks ist somit:

_— W
HCAES |WKYL‘ + WE + |WKH‘

(A.13)

Wasserstoff-Speicherkraftwerk mit Gasturbine Das Wasserstoffspeicherkraft-
werk weist eine Salzkaverne zur Speicherung von Wasserstoff auf. Im Entladebetrieb
wird Umgebungsluft mithilfe einer zweistufigen Kompression verdichtet und direkt
in der HD-Brennkammer verwendet. Es ist somit nur eine Zwischenkiihlung bei
der Luftverdichtung notwendig. Bei klassischen Gaskraftwerken liegen die Turbi-
neneintrittstemperaturen zwischen 1.000°C und 1.500 °C, da die Verbrennungsluft
nicht wie beim Druckluftspeicherkraftwerk durch die Speicherung in der Salzkaverne
abgekiihlt ist [111]. Aus diesem Grund werden die Turbineneintrittstemperaturen

beim HES-GT um 500 K hoher angenommen als beim Druckluftspeicherkraftwerk.

Anders als beim HCAES wird beim HES im Motorbetrieb die Wasserstoffkaverne
vollstéandig von p, bis p, geladen. Der Energiebedarf des Elektrolyseurs ergibt sich
aus Gleichung A.15.

(A.14)
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_ My Hu,H

W, = A.15
" (A.15)

Die Arbeit des Wasserstoffkompressors wird analog zur Druckluftkompression

berechnet. Es gelten auBerdem Gleichungen 3.2 bis 3.4.

WK.H = < . dWKH) . i (A16)

D1 Na

Die Masse des Wasserstoffs im Generatorbetrieb my 4., wird bendtigt, um anhand

des unteren Heizwerts die verflighare Warmemenge des Wasserstoffs Qg zu bestim-

men.
|14 4! P — pl) (Pl )i
Myan = 5 — + — - [1—-{= A7
R, (T kT P (A1)
min max [ P2 (52
TSK,dcl\ =T5"- <17> (AlS)
Qps = Muaar - Hun (A.19)

Beim HES-GT wird die fiir die Verbrennung erforderliche Druckluft im Generatorbe-
trieb erzeugt. Um den Druckluftbedarf zu bestimmen, wird der volumenspezifische
Brennstoffbedarf ¢; berechnet. Hieraus ergibt sich das Volumen der Verbrennungs-
luft V;. Es gelten auBlerdem Gleichungen 3.3, 3.4 und 3.11.

1 P2 P2
dun = C‘g/is = VL . </p1 dQBKHD + /171 dQBK,ND> (AQO)
y, = Mo Hun (A.21)
u

Die Arbeit, die zur Verdichtung der Luft benétigt wird (W), wird anhand der
Gleichungen 3.1 bis 3.4 berechnet. Die Arbeit, die bei der Entspannung der Luft in
den beiden Turbinen umgesetzt wird (W), wird mit den Gleichungen 3.5 bis 3.9

bestimmt.
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Der Wirkungsgrad ergibt sich zu:

[We| — [W.
v = — A.22
Thigs.cT W, + |WKH| ( )

Wasserstoff-Speicherkraftwerk mit Brennstoffzelle Das Wasserstoff-Speicher-
kraftwerk mit Brennstoffzelle (HES-FC) umfasst, analog zum HES-GT, eine Elek-
trolyse sowie eine zweistufige Wasserstoff-Verdichtung und eine Salzkaverne. Die
Riickverstromung erfolgt tiber eine Brennstoffzelle, in der der Wasserstoff als Brenn-
stoff verwendet wird. Das Blockschaltbild ist in Abbildung A.5 dargestellt.

Der Motorbetrieb wird analog zum HES-GT berechnet. Im Generatorbetrieb wird
die zur Verfiigung stehende Wasserstoffmenge anhand von Gleichung A.17 bestimmt.

Fir die Arbeit, die in der Brennstoffzelle umgesetzt wird, gilt:

Wee = Mygan * Hop * Mec * Mo (A23)

Und fiir den Wirkungsgrad gilt:

Wec

o= ———————— A24
Thigs-Fc W, + |WK,H‘ ( )

Berechnung der Flache der Warmeiibertrager Um die Kosten der Wérmeiiber-
trager (Wérmetauscher im Kompressorpfad und Rekuperator) zu bestimmen, wird
die Warmeiibertragungsfliche benétigt. Der Warmestrom @ ergibt sich aus der War-
memenge und der Ein- bzw. Ausspeicherdauer in Tabelle 3.2. Die zu iibertragende

Wairmemenge ergibt sich mit:

P2 P2 .
Q=["dQ= ["¢, (T3 - T dm (A.25)
o 2
Fir die ND- und HD-Wérmetauscher im Kompressorpfad gilt Tgx, = Tor und

WT,i

T, = T, Auflerdem gelten Gleichungen 3.3 bis 3.4. Fiir den Rekuperator nach

WT.,i
der ND-Turbine gilt 73" = Ty + 125, — Thapgae und T = Ty AuBerdem werden

T,ND

Gleichungen 3.7 bis 3.9 verwendet.
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Gleichung A.26 gilt nach [112, S. 107ff] fiir die Wérmetibertragung. dabei ist & der
Wirmedurchgangskoeffizient und A die Ubertragerfliche.

Q=k-A-Al,.., (A.26)
AT, — AT,

it: AT e =
mi In (AT /Aﬂ,)

(A.27)
In einem Gegenstrom-Warmeiibertragung gilt bei idealer Warmeiibertragung AT, =
AT, und somit AT,,,, — AT, [112, S. 112]. Fir die Fluidpaarung Wasser gegen Luft
kann der Wirmedurchgangskoeffizient k zwischen 25 und 50 W/(m? K) angenommen
werden [113, S. 384].

Fiir die Warmetauscher im Kompressorpfad gilt: AT, = Tsx — T,. Die Eintrittstem-
peratur des Rekuperators steigt mit sinkendem Druck in der Kaverne. Aus diesem
Grund wird die mittlere Eintrittstemperatur des Rekuperators als Austrittstempe-

ratur der isentropen Entspannung berechnet:

= s 1 P2 [Po B
Tcm — Tdm — / Tein < 7)
R T,ND P—pa ( T,ND p

Bemerkungen zur Berechnung In den Berechnungen werden Luft und Was-
serstoff als ideales Gas betrachtet. Kaiser et al. [37] haben abgeschéitzt, dass der

) dp (A.28)

Wirkungsgrad eines CAES um ca. 2,7 %-Punkte tiberschéatzt wird, wenn von einem
ideale Gas ausgegangen wird. Die Abweichung wird vor allem auf Berechnungen der
Salzkaverne zuriickgefithrt, bei denen aufgrund niedriger Temperaturen und hoher
Driicke das ideale Gasgesetz nicht angewendet werden kann. Wasserstoff hingegen
zeigt durch einen negativen Joule-Thompson-Koeffizient ein gegenlaufiges Verhalten
im Speicher: Bei isenthalper Verdichtung sinkt die Temperatur von Wasserstoff, bei

isenthalper Entspannung steigt die Temperatur.

Beim Laden steigt die Kavernentemperatur und beim Entladen sinkt sie. Der War-
meaustausch mit der Umgebung der Salzkaverne wird vernachléssigt, es wird also
von einem adiabaten Verhalten wéhrend des Lade- und Entladebetriebs ausgegangen.

In der Realitédt liegt die Temperatur in der Druckluft-Salzkaverne am Ende des
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Ladezyklus niedriger als hier angenommen, da wiahrend des Ladevorgangs Wéarme
an das umgebende Gestein angegeben wird. Auflerdem liegt die Temperatur in
der Salzkaverne am Ende des Entladezyklus unter realen Bedingungen héher, da
das umgebende Gestein Wérme an die Druckluft in der Kaverne abgibt. Durch
diesen Effekt erhoht sich in der Realitdt das nutzbare Volumen des Arbeitsgases
[31, S.63ff].

Sowohl das Erdgas (CAES) als auch der Wasserstoff (HCAES, HES-GT) wird
lediglich als Brennstoff betrachtet. Der Brennstoffbedarf ergibt sich aus dem Wiér-
mebedarf der Luft, um die vorgegebene Eintrittstemperaturen der Turbine zu
erreichen. Dabei werden notwendige Druckniveaus vernachléssigt. Beim HCAES
bedeutet das, dass vorausgesetzt wird, dass der Druck des Wasserstoffs immer dem
Druck in der Brennkammer entspricht, der durch den Druck in der Druckluftkaverne
bestimmt wird. Wird die Wasserstoftkaverne bei Minimaldruck betrieben und der
Wasserstoff auf Betriebsdruck der Hochdruckkaverne verdichtet, verringert sich der
Wirkungsgrad um 0,03 %-Punkte. Auf der anderen Seite steigt der Wirkungsgrad
um 0,02 %-Punkte, wenn in der Wasserstoffkaverne der Maximaldruck herrscht und
der Wasserstoff vor der Brennkammer in einer Expansionsturbine entspannt wird.
Dieser Zusammenhang muss zwar bei der verfahrenstechnischen Konzeptionierung
eines solchen Kraftwerks berticksichtigt werden, kann aber bei der verallgemeinerte

Berechnung des Wirkungsgrads vernachlassigt werden.

Brennstoffzellen werden meistens bei Umgebungsdruck betrieben. Der Wasserstoff,
der beim HES-FC in der Salzkaverne gespeichert wird, miisste somit tiber eine Dros-
sel oder Expansionsturbine entspannt werden, bevor er in der Brennstoffzelle genutzt
wird. Durch die Nutzung einer Expansionsturbine kann der Speicherwirkungsgrad
erhéht werden. Hier muss allerdings beachtet werden, dass die Temperatur bei der

Entspannung nicht zu niedrig wird.
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A.2 Definition des Technology Readiness Level

A.2 Definition des Technology Readiness Level

Tabelle A.2: Technology Readiness Level nach der Definition des Horizon 2020
Programms der EU [114].

TRL Beschreibung

1 Beobachtung des grundlegenden Funktionsprinzips

2 Formulierung des Technologiekonzepts

3 experimenteller Nachweis des Konzepts

4 Validierung im Labor

5 Validierung in relevanter Umgebung (industriell relevante Umgebung im

Falle von Schlisseltechnologien)

6  Demonstration in relevanter Umgebung (industriell relevante Umgebung
im Falle von Schliisseltechnologien)

7 Demonstration des Systemprototyps in einer betrieblichen Umgebung

vollstandiges und qualifiziertes System

9  tatsdchliches System, das sich im betrieblichen Umfeld bewéhrt (wettbe-
werbsféhige Fertigung im Falle von Schliisseltechnologien; oder im Welt-
raum)

o]

A.3 Paarweiser Vergleich der
Speicherkraftwerkskonzepte anhand qualitativer

Kriterien

Der paarweise Vergleich ermoglicht die Erstellung einer Rangfolge von Varianten
anhand eines nicht quantitiativ messbaren Kriteriums, indem die Konzepte einzeln
paarweise verglichen werden. Hierbei erhélt Konzept A 2 Punkte, wenn es im
Rahmen des gewahlten Kriterium besser abschneidet als Konzept B (dieses erhélt 0
Punkte). Wenn beide Konzepte gleich gut sind, erhalten beide 1 Punkt. Anhand

der Summe der Punkte kann die Rangfolge der Konzepte erstellt werden.
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Die folgenden Tabellen zeigen den paarweisen Vergleich fiir die qualitativen Krite-
rien Speicherverluste (Tabelle A.4), Emissionen (Tabelle A.5), Bereitstellung von
Systemdienstleistungen (Tabelle A.6), Flachenbedarf (Tabelle A.7), Ressourcenbe-
darf (Tabelle A.8) und Entwicklungspotential (Tabelle A.9). Bei den qualitativen
Kriterien Speicherkapazitit, Wirkungsgrad, leistungsbezogene Investitionskosten,
kapazitatsbezogene Investitionskosten und TRL ergibt sich der Rang aus dem
berechneten Zahlenwert und muss nicht {iber einen paarweisen Vergleich ermittelt
werden. Liegen zwei Zahlenwerte im Vergleich nah beieinander, wird der gleiche

Rang vergeben. Die Ergebnisse sind in Tabelle A.3 aufgefiihrt.
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Kriterien

Tabelle A.3: Rangfolge der Speicherkraftwerkskonzepte im Bezug auf die quantita-
tiven Kriterien.

Speicher-  Wirkungs- leistungs- kapazitats- Technology
kapazitat  grad bezogene bezogene Readiness
Investitions- Investitions- Level
kosten kosten
CAES 4 2 1 4 1
ACAES 4 1 2 5 4
HCAES 1 3 2 1 2
HES-GT 1 5 2 1 2
HES-FC 1 3 5 3 4

Tabelle A.4: Paarweise Vergleich der Speicherkraftwerkskonzepte anhand des Krite-
riums Speicherverluste.

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC Summe Rang

CAES - 2 1 1 1 5 1
ACAES 0 - 0 0 0 0 5
HCAES 1 2 - 1 1 5 1
HES-GT 1 2 1 - 1 5 1
HES-FC 1 2 1 1 - 5 1

Tabelle A.5: Paarweise Vergleich der Speicherkraftwerkskonzepte anhand des Krite-
riums Emissionen.

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC Summe Rang

CAES - 0 0 0 0 0 5
ACAES 2 - 2 2 1 7 1
HCAES 2 0 - 1 0 3 3
HES-GT 2 0 1 - 0 3 3
HES-FC 2 1 2 - 7 1
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Tabelle A.6: Paarweise Vergleich der Speicherkraftwerkskonzepte anhand des Krite-
riums Bereitstellung von Systemdienstleistungen.

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC Summe Rang

CAES - 1 1 2 2 6 1
ACAES 1 - 1 2 2 6 1
HCAES 1 1 2 2 6 1
HES-GT 0 0 0 - 2 2 4
HES-FC 0 0 0 0 - 0 5

Tabelle A.7: Paarweise Vergleich der Speicherkraftwerkskonzepte anhand des Krite-
riums Fliachenbedarf.

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC Summe Rang

CAES - 2 2 2 2 8 1
ACAES 0 - 0 0 1 1 4
HCAES 0 2 - 1 2 5 2
HES-GT 0 2 1 - 2 ) 2
HES-FC 0 1 0 0 - 0 5

Tabelle A.8: Paarweise Vergleich der Speicherkraftwerkskonzepte anhand des Krite-
riums Ressourcenbedarf.

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC Summe Rang

CAES - 1 2 2 2 7 1
ACAES 1 - 2 2 2 7 1
HCAES 0 0 - 1 2 3 3
HES-GT 0 0 1 - 2 3 3
HES-FC 0 0 0 0 - 0 5

Tabelle A.9: Paarweise Vergleich der Speicherkraftwerkskonzepte anhand des Krite-
riums Entwicklungspotential.

CAES ACAES HCAES HES-GT HES-FC Summe Rang

CAES - 0 0 0 0 0 5
ACAES 2 - 0 0 0 2 4
HCAES 2 2 - 1 0 5 2
HES-GT 2 2 1 - 0 5 2
HES-FC 2 2 2 2 - 8 1
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B.1 Berechnung der normierten Wind- und

PV-Einspeisezeitreihen

Zur Berechnung der normierten Einspeiseleistung von Wind und PV werden Wet-
terdaten der DWD-Station Friesoythe-Altenoythe (ID: 1503, Breitengrad: 53.0643,
Langengrad: 7.9020, Messhohe: 10m) verwendet. Die Wetterdaten werden auf 15-

min-Werte umgerechnet.

Windeinspeisung Laut windbranche.net waren die fiinf Top-Hersteller in Deutsch-
land 2019 und 2020: Enercon, Vestas, Nordex, GE und Siemens. In den letzten
sieben Jahren (2015 bis 2021) wurden in Deutschland Anlagen mit durchschnitt-
lich 3,2 MW, einem Rotordurchmesser von 117 m und einer Nabenhohe von 131 m
zugebaut (wind-energie.de). Zur Bestimmung der Einschalt-; Nenn- und Ausschalt-
geschwindigkeit werden die Daten der Modelle N117/3000, V117/3300, E115/3200,
GE 3000 und SWT-3.2-113 verwendet (thewindpower.net). Es ergeben sich mittlere
Windgeschwindigkeiten von v, = 2,8 m/s, v, = 13,2m/s und v,, = 24,4m/s.

Die Windgeschwindigkeit v, aus den Wetterdaten wird anhand der logarithmi-
schen Hohenformel auf die Windgeschwindigkeit v auf einer Nabenhdhe von 131 m

umgerechnet. Dabei ist zy die Rauhigkeitshohe, wobei die Rauhigkeitsklasse 1

. In (i)
"In (?u)

angenommen wird.

]
S

v(z) =wv (B.29)

S}
&
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Zum Fitten der Leistungskurve anhand der Einschalt-, Nenn- und Ausschaltge-
schwindigkeit wird die Funktion pchip (Piecewise Cubic Hermite Interpolating
Polynomial) in Matlab verwendet. Dadurch wird die auf die Nennleistung normierte
Leistung einer Windturbine in Abhéngigkeit von der Windgeschwindigkeit bestimmt
und im Modell in Anwendungsfall W als P (t) verwendet.

PV-Einspeisung Zur Berechnung der PV-Einspeisung werden die globale und dif-
fuse Strahlung sowie Luftdruck und Temperatur benotigt. Aus den Koordinaten der
Wetterstation kann der Sonnenstand bestimmt werden, um den Anteil der direkten
Strahlung auf die schiefe Ebene zu berechnen (pvlib). Es wird eine Siidausrichtung

mit einem Neigungswinkel von 30° angenommen.

Die Einspeiseleistung wird anhand [115] berechnet und ist abhéngig von der Einstrah-
lung E, dem Modulwirkungsgrad, dem Wechselrichterwirkungsgrad und weiteren
Verlusten. Der flachenspezifische Einspeisung auf der DC-Seite P, errechnet sich

anhand des Modulwirkungsgrads 7,,, und der Modultemperatur 7},.

Tooa(t) = To(t) + 0,02 - E(t) (B.30)
Mha(t) = 1—0,0171621In <%> —0,04028 (m (E;)»Q

0 0

E(t E®t)\)"
+ |—0,004681 + 0,0001481n (1 4 0.000169 (1 (EL)
E, E,
2
: (TM(,d(t) - f,) +0,000005 - (Tw(t) - TU) (B.31)
Poc(t) = Moa(t) - ny - E() (B.32)

wobei in 7,, die Verluste aus Mismatching, Reflexion, Verschmutzung und Gleich-
stromverkabelung mit 9,7 % enthalten sind. Die Koeffizienten in Gleichung B.31
entsprechen einem ¢-SI Modul [115]. Der Wirkungsgrad des Wechselrichters nyy ist

abhéngig von der Nennleistung und der Auslastung des Wechselrichters:
Pun(t) = (0,0079 + 0,0411 - Py () + 0,05 - py(t)?)

T (t) = ™0 (B.33)
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pWR,(t) = PDC(t) (B34)

RVR.Nem\

Der Wechselrichter weist eine Nennleistung von 0,7 p.u. bezogen auf die Nennleistung
der PV-Module auf. Die normierte Leistung auf der Wechselseite des Wechselrichters
ergibt sich anhand Gleichung B.35 und wird als Eingangszeitreihe fiir das Modell
in Teil B verwendet.

PU(t) = nunlt)- 220 (B.35)

R’&'R,,chm
B.2 Sensitivitatsanalyse der Eingangsparameter

B.2.1 Day-Ahead-Marktpreise

Abbildung B.6 zeigt den Zeitverlauf und die Dauerlinie der Day-Ahead-Marktpreise
im Basisjahr 2020 und bei einer Skalierung um +71% und +340 %. Durch die
Skalierung steigen die Extremwerte des Preises ebenso wie der Durchschnittspreis.
Im Basisjahr liegt das Maximum bei 200 €/MWh. Bei einer Steigerung um +71 %
steigt das Maximum auf 314,1€/MWh und bei +340 % auf 885,5€/MWh. Ebenso
sinkt das Minimum von —83,9€/MWh im Basisjahr 2020 auf —143,1€/MWh
bei einer Skalierung um +71 % und auf —341,5€/MWh bei einer Skalierung um
+340 %. Die Preisspitzen sind nicht unrealistisch, da im Jahr 2022 der Preis bereits
bis auf 871€/MWh gestiegen ist, allerdings lag der Preis in diesem Jahr mini-
mal bei —19,04€/MWh. Allerdings wurden auch schon Preissenken von bis zu
—130€/MWh im Jahr 2016 verzeichnet. [3]
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Abbildung B.6: (a) Zeitverlauf und (b) Dauerlinie des Day-Ahead-Marktpreises im
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Jahr 2020 (durchschnittlich 30,5€/MWh) und fiir eine Preissteige-
rung um +71% (52€/MWh) und +340 % (135€/MWh).
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B.2.2 Regelenergiepreise

Bei den Regelenergieméarkten handelt es sich um stark regulierte Markte nach
§ 13EnWG7, die in den letzten Jahren hiufigen und umfangreichen Anderungen
unterlagen. Seit der Einfithrung der gesamtdeutschen Ausschreibung der Regel-
energie im Jahr 2006 wurde das Marktdesign in den Jahren 2011, 2017 und 2020
teilweise tiefgreifend aktualisiert [86]. Dabei wurden Anderungen hinsichtlich der
Priqualifizierungsvoraussetzungen, des Ausschreibungszeitraums, der Lénge der
Produktscheiben, der maximalen Hohe der Angebote und dem Zusammenhang zwi-
schen Leistungs- und Arbeitsmarkt vorgenommen. Hieraus resultieren die bereits in
Kapitel 5.1 beschriebenen starken Unterschiede zwischen den theoretischen Erlosen

an den Regelenergiemarkten pro Jahr basierend auf historischen Marktpreisen.

Im Allgemeinen wird davon ausgegangen, dass der Regelleistungsbedarf durch den
Ausbau fluktuierender erneuerbaren Energien steigt [116, S. 95]. Allerdings lag der
Durchschnitt der vorgehaltenen Primérregelleistung 2015 bei 578 MW und 2021 mit
611 MW nur geringfiigig hoher, obwohl in dem Zeitraum in Deutschland im groffem
Rahmen EE-Anlagen zugebaut wurden. Auch bei der Sekundérregelleistung lésst
sich in den Jahren 2015 bis 2021 keine Steigerung der durchschnittlich vorgehaltenen
Leistung feststellen und die Summe der abgerufenen Arbeit ist in diesem Zeitraum
sogar gesunken. Die durchschnittlich vorgehaltene Leistung fiir Minutenreserve
und die in Summe abgerufene Arbeit ist ebenfalls in dem Zeitraum gesunken [3].
Ein Grund fiir diese Entwicklung ist die steigende Giite der Prognose von Wind-
und Solareinspeisung [116, S. 95]. Um die Zukunft der Regelenergiemérkte abzu-
schitzen, bediirfte es einer umfangreichen Marktanalyse und -simulation, die im
Rahmen dieser Untersuchungen nicht vorgenommen werden kann, zumal Spot- und
Regelleistungsmarktpreise zusammen prognostiziert werden missten [116, S. 102].
Aus diesem Grund werden die durchschnittlichen Regelleistungspreise und Regel-
arbeitspreise vereinfacht zwischen —75 % und +100 % variiert. Dadurch kann der
allgemeinen Zusammenhang zwischen Regelenergiemérkten und Dimensionierung

der Speicherkraftwerke abgeschétzt werden.

"Energiewirtschaftsgesetz vom 7. Juli 2005 (BGBL I S. 1970, 3621), das zuletzt durch Artikel 5
des Gesetzes vom 20. Juli 2022 (BGBI. I S. 1325) geéindert worden ist
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Abbildung B.7 zeigt die Erlose des HCAES an den Regelenergiemérkten fiir den
Fall, dass die Preise einzeln um —75 % reduziert oder um +100 % erhoht werden
und fir den Fall, dass alle Preiszeitreihen gleichzeitig skaliert werden. In der
Basisvariante (Preisanderung = 0% gegentiber dem Basisjahr 2020) werden 44 %
der Regelenergieerlose am Minutenreservemarkt fiir positive Regelarbeit erzielt und
41 % am Sekundéarregelarbeitsmarkt. Weitere 10 % werden am Minutenreservemarkt
fiir negative Regelarbeit erzielt und die restlichen 5% teilen sich auf die anderen

Maérkte auf, wobei der Priméarregelleistungsmarkt den geringsten Anteil hat.

—75% alle Preise

+ 100 % SRL L—
+ 100 % SRL A—
+ 100 % MR L+ |
+ 100% MR L— |
+ 100% MR A+
+ 100% MR A—
+ 100 % alle Preise |
0 05 1 15 2 25 3 35 4 45 5 55 6 65
in Mio. €
Abbildung B.7: Erlosanteile der Regelenergiemérkte bei Variation der durchschnitt-
lichen Preise jedes einzelnen Regelenergiemarktes um —75 % und
+100 % fiir das Kraftwerkskonzept HCAES (MR: Minutenreserve,
SRL: Sekundérregelenergie, PRL: Priméarregelenergie).

Erlose
—75% MR A— mm MR A+
—75 %MR A+ mm MR A—
—75% MR L— mm MR L+
~75% MR L+ | MR L—
9% SRL A mm SRL A—
—75% - ' E=SRL L
—75% SRL L— | == PRL
—75% PRL |
Basis |
+ 100 % PRL |
|
|

Wird der Preis fiir positive Minutenreserve-Regelarbeit um +100 % erhoht, erhohen

sich die Erlose ebenfalls um ca. +100 %. Auf der anderen Seite sinken die Erlose
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um —80 % wenn die Preise um —75 % reduziert werden. Werden die Preise an
allen Regelenergieméarkten um +100 % bzw. —75 % variiert, zeigen die Erlose fiir
Minutenreserve die gleiche Entwicklung. Bei negativer Sekundéarregelarbeit sind die
Erlésdnderungen hoher: eine Erhohung der Preise um 4100 % fiihrt zu +160 % mehr
Erlosen und bei einer Reduzierung der Preise um —75 % sinken die Erlése um —81 %.
Die Erlose der Minutenreserve-Mérkten sind unabhéngig von den Preisdnderungen
der anderen Markte. Die Erlose am Sekundér- und Priméarregelenergiemarkt werden
etwas mehr von den anderen Markten beeinflusst, allerdings liegen die Anderungen

bei unter 1% der Regelenergieerlose und sind somit nicht signifikant.

Aus den Ergebnissen wird deutlich, dass eine Anderung an einem Markt in den
meisten Féallen keine signifikante Auswirkung auf die Erlose an den anderen Méarkten
hat. Im Folgenden werden die durchschnittlichen Regelenergiepreise aller Regelener-
giemérkten gleichzeitig um den gleichen Faktor skaliert. Der zeitliche Verlauf bleibt
dabei konstant. Es handelt sich hierbei somit um Grenz-Betrachtungen, da in der
Realitdt davon ausgegangen werden kann, dass die Preisentwicklung der einzelnen

Regelenergiemérkte nicht konform erfolgt.

In Abbildung B.8 sind der Gewinn pro Jahr und die Summe der Erlése an den Re-
gelenergieméirkten fiir eine Anderung der Regelenergiepreise von —75% bis 4100 %
dargestellt. Bei einer Preissteigerung um 4100 % steigt der Gewinn um das Ein-
(HCAES) bzw. Dreifache (HES). Auf der anderen Seite wird der Betrieb des HES
unprofitabel, wenn die Regelenergiepreise um —75 % sinken. Beim HCAES sinkt der
Gewinn um —70 %, wird aber nicht negativ. Die Erlose am Minutenreservemarkt
steigen etwa linear mit steigenden Regelenergiepreisen. Die Erlose am Sekundérre-
gelenergiemarkt zeigen zuerst eine leicht exponentielle Steigung, die bei héheren
Preisen in eine lineare Steigung iibergeht. Die Erlose am Primaérregelleistungsmarkt
steigen ebenfalls leicht exponentiell an, sind jedoch insgesamt so niedrig, dass sie

im Vergleich zu den anderen Regelenergiemérkten nicht relevant sind.

Abbildung B.9 zeigt die Nennleistungen der Komponenten sowie die Speicher-
kapazitiaten der beiden Kraftwerkskonzepte in Abhingigkeit von der Anderung
der Regelenergiepreise. Die Regelenergiepreise haben nur wenig Einfluss auf die

Dimensionierung des Speicherkraftwerks. Die Nennleistungen der Komponenten
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(a) Gewinn pro Jahr

w
ke —= HCAES
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g
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(b) Erlése an den Regelenergieméarkten
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Anderung der Regelenergiepreise
Abbildung B.8: (a) Gewinn pro Jahr und (b) Kosten und Erlose am Day-Ahead-
Markt fir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei variierenden durch-

schnittlichen Regelleistungspreisen (MR: Minutenreserve, SRL: Se-
kundéarregelenergie, PRL: Primérregelenergie).

steigen etwa linear zur den Regelenergiepreisen. Die Nennleistung der Elektroly-
se z. B. variiert um weniger als 20 MW. Die Nennleistung der Turbine des HES
liegt bei einer Steigerung der Preise um 100 % um 29 % hoher als mit Preisen
des Basisjahrs und sinkt um 52 % bei —75% der Preise. Die Speicherkapazitat
des Druckluftspeichers liegt unabhéngig von der Regelenergiepreisen an der obe-
ren Grenze. Die Speicherkapazitit des Wasserstoffspeichers steigt geringfiigig mit

steigenden Regelenergiepreisen.

Zusammenfassend wird festgehalten, dass die langfristige Prognose von Regelenergie-
preisen sehr komplex ist. Die Preise der Regelenergiemérkte haben jedoch insgesamt
nur einen geringen Einfluss auf die Dimensionierung der Speicherkraftwerke. Die

Preisentwicklung an einzelnen Regelenergiemérkten hat auerdem keinen signifikan-
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(a) Nennleistungen
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(b) Speicherkapazitéiten
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Abbildung B.9: (a) Nennleistungen der Komponenten und (b) Speicherkapazitét
bezogen auf ein maximales geometrisches Volumen von 1.000.000 m3
fiir beide Speicherkraftwerkskonzepte bei variierenden durchschnitt-
lichen Regelleistungspreisen.

ten Einfluss auf die Erlose an den anderen Méarkten. Aus diesen Griinden werden

die Preise der Regelenergiemérkte im weiteren Verlauf nicht weiter variiert.
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B.2.3 Wind- und Solarpreise

Ebenso wie im vorherigen Unterkapitel werden die Kosten fiir Wind- und Solar-
energie zunéchst einzeln variiert. Abbildung B.10 zeigt die Kosten und Erlose am
Day-Ahead-Markt sowie die Kosten fiir den Direktvertrag mit einem Wind- oder So-
larpark, wenn die Abnahmepreise fiir Wind- und Solarenergie einzeln und zusammen
variiert werden. Da bei einer Reduktion der Preise um —50 % kein Direktvertrag
eingegangen wird, wird auch eine Reduktion um —80 % untersucht. Bei —80 % wird
ein Direktvertrag mit einem Wind- und Solarpark eingegangen. Die Kosten am
Day-Ahead-Markt sinken durch den Direktvertrag mit einem Windpark um ein
Drittel und die Erlose steigen um das Zweifache. Mit dem Solardirektvertrag werden
die Day-Ahead-Marktkosten nur um —8 % gesenkt und die Erlose verdoppeln sich.
Werden beide Preise gleichzeitig variiert, addieren sich die Effekte. Die Preise eines
EE-Parks haben keinen Einfluss auf den Direktvertrag mit dem anderen EE-Park
Im Folgenden werden, analog zum vorherigen Unterkapitel, die Preise fiir Wind-

und Solarenergie zusammen variiert.

Basis I Kosten
mm Day-Ahead-Markt
~50% Wind ¢ I = Windenergie
—50 % Solar |- s C—JSolarenergie
Erlose
I

—50 % beide mmm Day-Ahead-Markt

~80% Wind |- .|
~80% Solar | [
-80% beide - [ NG
— éO — iO 6 1‘0 2b 3‘0 40 5‘0
in Mio. €

Abbildung B.10: Kosten fiir Wind- und Solarenergie sowie Kosten und Erlose am
Day-Ahead-Markt fiir das Kraftwerkskonzept HCAES bei variie-
renden Abnahmepreisen fiir Direktvertrage mit einem Wind- oder
Solarpark.

218



Anhang zu Teil C

C.1 Basismodell

Die Zielfunktion des Basismodells beinhaltet die zeitabhdngigen Erlése und variablen
Betriebskosten fiir die Teilnahme am Day-Ahead-Markt und an den Regelenergie-
mérkten sowie fiir den Verkauf von Wasserstoff und Sauerstoft. Die Investitionskosten
sowie die Kosten fir Wind- und Solarenergie werden anhand der Dimensionierung

festgelegt und konnen in diesem Modell nicht mehr beeinflusst werden.
T
max »_ (rn(t) — () +ru(t) +rs(t) + re(t) + ry(t) + ro(t)> (C.36)
=1

Die Energiebilanzen der Speicher und die Leistungsbilanz bleiben unverédndert.

en(t) = en(t — 1) + g - pu(t) - Aty; — pnT(t) AL, — po(t) - Aty (C.37)
e(t) = et — 1) + pelt) - Aty — ”7';'(” At (C.38)
pr(t) = pe(t) = pie(t) = pY(0) — P5(E) + Pl () — P (t) — piiic(0)

— pis(t) = puw(t) — px(t) (C.39)

Die Begrenzung der Leistungen am Day-Ahead-Markt bleibt unverandert.

po(t) <pu(t) +pc(t)  pp(t) < pe(t) + pu(t) + px(t) (C.40)
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Bei der Definition der vorgehaltenen Regelleistung und der abgerufenen Regelarbeit
werden die in Teil B optimierten Nennleistungen der Komponenten durch die extern

vorgegebenen Parameter PN ersetzt.

P (t) + pea(t) < Py — pa(t) (C.41)

po(t) < pe(t) (C.42)

Phie(t) + ps(t) + pes(t) < Py — pe(t) (C.43)
pes(t) < pu(?) (C.44)

Pax(t) + exc(t) < P — pi(t) (C.45)

Prxc(t) < pi(t) (C.46)

() < pa(t) (C.47)

Phs(t) + pss(t) < pu(t) (C.48)

Phx(t) < pic(t) (C.49)

Die Begrenzung des vorzuhaltenden Speicherinhalts bei Vorhaltung von Regelleis-

tung bleibt unveréndert.

e (t ot
Phix(t) 1h 4 P (1) 0,25 < eq(t) (C.50)

Nru Then

L+ (¢

Phix(t) 1h+ Pex(t) 0,250 < e, (t) (C.51)

N L
en(t) + Pye(®) - M- Th+p5o(t) - me - 0,25h + ppg(t) -1 - 0,25h < Ef - (C.52)
en(t) + Pi(®) - Th+puk(t) - 0,250 < EY (C.53)

Auflerdem gelten die Gleichungen 4.26 und 4.27 zur Gleichsetzung der Leistungen am
Day-Ahead-Markt fiir eine Stunde und 4.41 bis 4.43 an den Regelleistungsmérkten
fiir vier Stunden. Zusatzlich gelten Ungleichungen 4.48 bis 4.50 fiir die Begrenzung
des Marktanteils des Speicherkraftwerks an den Regelenergiemérkten. Zusétzlich
werden folgende Grenzen gesetzt:

en(t) < EY (C.54)

en(t) < By (C.55)
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pu(t) < PY (C.56)

p(t) < B (C.57)

pa(t) < Py (C.58)

pex(t) <0,05- PY (C.59)

Pex(t) <0,05- PY (C.60)

By - Pi(t) - Py < pw(t) < Pi(t) - Py (C.61)
By - Pi(t) - PY < py(t) < Pi(t) - PY (C.62)
pv(t) < PY (C.63)

C.2 Preisprognose mit der sARIMA-Methode

Die Abkiirzung sSARIMA steht fiir seasonal autoregressive integral moving average
und beschreibt ein statistisches Regressionsmodell. Hierbei handelt es sich um ein
lineares Modell, das sowohl die aktuellen und vergangenen Werte (autoregressiv,
AR) als auch die aktuellen und vergangenen Rauschterme (gleitendes Mittel, MA)
beriicksichtigt. Um saisonale Effekte (s) abzubilden, werden auBerdem saisonale AR-
und MA-Terme verwendet. Die vereinfachte Schreibweise eines sARIMA-Modells
ist:

SARIMA(p,d, q)(P,D,Q,m) (C.64)

wobei p und ¢ fir die Anzahl der AR~ bzw. MA-Terme stehen und P und @ fiir die
Anzahl der saisonalen AR~ und MA-Terme. d steht fiir den Grad der Differenzierung
bei nicht-stationaren Zeitreihen und D ist der Grad der Differenzierung bezogen
auf die Saisonalitat der Zeitreihe, die durch m definiert ist. Die Koeffizienten der
AR- und MA-Terme werden anhand der Methode der kleinsten Quadrate festgelegt.
Zuséatzlich konnen in einem sARIMAX-Modell aktuelle und vergangene exogene
Parameter (X) berticksichtigt werden [91].

Es werden vier Varianten des sARMIA-Modells untersucht und anhand des sMAPE
bewertet. Zu den vier Varianten zahlen ein sARMIA-Modell ohne exogene Parame-
ter sowie jeweils ein SARMIAX-Modell mit der Residuallast, der Erzeugung aus
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erneuerbaren Energien und der Netzlast als zeitabhédngigen exogenen Parameter
[3]. Bei allen Varianten wird eine Saisonalitiat von m = 24h vorausgesetzt. Die
automatisch Wahl der Ordnung der Modelle und die Parametrierung der Koeffizien-
ten erfolgt mit der Python-Toolbox pmdarima. Das Ergebnis ist in Tabelle C.10
dargestellt.

Tabelle C.10: Ordnung der untersuchten sARIMA-Modelle zur Prognose von Bor-

senstrompreisen.
Modell Ex. Parameter p d ¢ P D @Q sMAPE
sARIMA - 510 2 0 0 387%
sARIMAX Residuallast 511 2 0 2 261%
sARIMAX EE-Erzeugung 0 1 5 1 0 2 332%
sARIMAX Netzlast 3101 0 2 328%

Das sARIMAX-Modell mit der Residuallast als exogenen Parameter zeigt den ge-
ringsten sM APE und eignet sich somit von den untersuchten Varianten am besten,
um den Borsenstrompreis vorauszusagen. Hierbei stellt das Modell
SARIMAX(5,1,1)(2,0,2,24) ein Prognosemodell dar, das die Ableitung der ver-
gangene Werte des Preises (d = 1) der letzten finf Zeitschritte beriicksichtigt (p = 5).
Auflerdem werden zwei saisonale vergangene Werte mit einer Saisonalitdt von eine
Tag berticksichtigt (P = 2, m = 24h). Rauschterme flieBen in diesem Fall fir den
letzten Zeitschritt und die letzten beiden Tage in die Prognose ein (¢ = 1,Q = 2).

AuBlerdem wird die Residuallast im aktuellen Zeitschritt berticksichtigt.
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