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2.5 Transport und Speicherung von Wasserstoff

EinfGhrung und Relevanz

Das vorangegangene Kapitel legte sein Augenmerk verstarkt auf die Produktion von kohlen-
stoffarmem Wasserstoff durch Elektrolyse. Fur die Gesamtbetrachtung moglicher Lieferketten
von Wasserstoff und fir die Determinierung eines potenziellen Marktpreises fiir so erzeugten
Wasserstoff in der Zukunft, ist die zusatzliche Analyse der Méglichkeiten des Transports wie
auch der Speicherung ausschlaggebend. Denn, wie bereits erwahnt, besteht folgendes Di-
lemma: In einem Land mit hohem Sonnen- oder Windanteil kdnnte der Wasserstoff kosten-
glnstig (< 2€/kg Hz) erneuerbar produziert werden, weil der bendtigte Strom dort sehr glinstig
aus PV- oder Windanlagen zu erstehen ist und die Investitionskosten gleichzeitig durch Sub-
ventionen geschmalert werden kénnen. Doch wenn die Import-Destination mit langen Trans-
portwegen und damit hohen Kosten verbunden sind, kdnnte dies dazu fuhren, dass die Ge-

stehung von Wasserstoff schlussendlich unwirtschaftlich wird.

Allgemein ist zwischen folgenden Modi des Transports von Wasserstoff zu unterscheiden: Der
Transport in seiner Reinform, entweder gasformig oder fliissig, als Beimischung z.B. zu Erdgas
mit oder ohne nachfolgende Abtrennung oder als sog. Derivat, also eine chemische Verbin-
dung, die aus einer anderen entstanden ist (z.B. Ammoniak, Methanol, LOHC). Im Folgenden
werden die einzelnen Transportmodi des Wasserstoffs samt des sich anbietenden Transport-
mittels (z.B. Pipeline oder Schiff) naher beleuchtet. Der Fokus liegt dabei auf Lieferketten von
Wasserstofftragern, deren Endnutzen der Wasserstoff und nicht etwa das Derivat ist. Zusatz-
lich ist das Vorliegende kein Literatur-Review, das das Thema ,Wasserstofftrager chemisch
und physikalisch in seiner Ganze einordnet, sondern ausschlielich solche abbildet, die sich
fur den Transport grolRer Mengen Wasserstoff Uber langere Distanzen eignen. Dies ergibt sich
daraus, dass fur diesen Teil des Reports der akademische Status-Quo zum Thema ,global
vernetzte Wasserstoffwirtschaft* aufgezeigt werden soll, fur die vor allem der Transport gro3er

Mengen Wasserstoff vom Erzeugerland in ein Importland von Belang ist.

Verschiedene Wasserstofftransportoptionen
Im Folgenden wird nun zunachst der Transport von Wasserstoff in seiner Reinform entweder

gasférmig oder flussig analysiert.
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251 Transport gasférmigen Wasserstoffs
Tabelle 11: Relevante Eigenschaften von gasférmigem Wasserstoff fiir den Transport.

Dichte 40 kg/m®
Brennwert 39,4 kWh/kg
Druck 700 bar
Volumetrische Energiedichte | 1,57 kWh/I
Mindestziindenergie 0,019 mJ
Kompressionsaufwand 4,05 kWh/kg H2 (Mittelwert)
Energy Penalty 10 % (HHV)

Wasserstoff (chemisch Hy) ist das leichteste Element der Erde, es weist bei atmospharischem
Druck eine Dichte von 0,09 kg/m?® auf.?*® Zum Vergleich, das Gas Methan (CH.), der Hauptbe-
standteil von Erdgas, besitzt eine Dichte von 0,718 kg/m?® bei Normalbedingungen. Um die
gleiche Gewichtsmenge Wasserstoff zu transportieren, wird bei gleichem Druck ein achtfach
héheres Volumen bendtigt. Ein Kilogramm gasférmiger Wasserstoff besitzt somit bei atmo-
sphérischem Druck ein signifikant héheres Volumen als Methan (ca. 11,1 m® gegeniiber etwa
1,4 m® bei Methan).

Volumetrische vs. Gravimetrische
Energiedichte

Methan

e

0 10 20 30 40 50
Volumetrische Energiedichte (kWh/m3)

B Gravimetrische Energiedichte (kwh/kg)

Abbildung 92: Volumetrische und gravimetrische Energiedichten von Wasserstoff und Methan im Vergleich.
Quelle: Autor

Im vorherigen Kapitel wurde darauf verwiesen, dass Wasserstoff einen vergleichsweise hohen
Brennwert (HHV) von 39,4 kWh/kg aufweist. Bei Methan liegt dieser bei 15,4 kWh/kg. Pro

250 Der atmospharische Druck auf Meereshohe betragt 1013,25 hPa. Dies entspricht etwa1 bar.
Zu den Normalbedingungen, unter denen Dichten gasférmiger Stoffe angegeben werden, gehoért auch
eine Temperatur von 0°C = 273,15 K



2.5 Transport und Speicherung von Wasserstoff

160

Kilogramm Wasserstoff I&sst sich also mehr Energie erschlief3en als pro Kilogramm Methan,
seine gravimetrische Energiedichte liegt hdher. Aufgrund der beschriebenen Eigenschaften
von Wasserstoff ergibt sich jedoch, dass die volumenspezifische Energiedichte von Wasser-
stoff bedeutend geringer ist als die des Methans (siehe Abbildung 92). Denn um die Energie-
menge von 39,4 kWh in Form von Wasserstoff zu transportieren, werden wie beschrieben
11,1 m® benétigt. Wollte man dieselbe Energiemenge durch Methan transportieren wiirden nur
3,6 m* gebraucht. Die volumetrische Energiedichte von Wasserstoff betragt demnach etwa
3,55 kWh/m?® und die von Methan 11 kWh/m?, obwohl die gravimetrische Energiedichte von

Wasserstoff deutlich hdher liegt als die des Methans.

Diese kurze Einordnung zeigt, warum sich ein Transport von Wasserstoff (aber auch von Me-
than) bei atmospharischem Druck nicht anbietet. Man bendétigte zu viele Tanks, um eine wirt-
schaftlich adaquate Energiemenge transportieren zu kdnnen. Um die volumetrische Energie-
dichte von Gasen zu erhéhen und damit den wirtschaftlichen Transport zu ermdglichen, wird
Kompression angewandt. Das bedeutet in der Praxis, dass unter einer Erhdhung des Drucks
das Volumen des Gases verkleinert wird. Bei einem Druck von 700 bar wird eine Dichte von
40 kg/m3 erreicht, das 444-fache der oben genannten 0,09 kg/m? bei 1 bar. Dies bedeutet eine
volumetrische Energiedichte von 1576 kWh/m?® (1,57 kWh/l) gegeniiber 3,55 kWh/m? (atm).
Der Transport eines Kilogramms Wasserstoff (bzw. 39,4 kWh) bendtigt somit ein Volumen von

25 Litern, signifikant weniger als die vorher genannten 11.100 Liter.

Wie aus Tabelle 8 ersichtlich, arbeiten die technisch ausgereiften Niedertemperaturelektroly-
severfahren heute bei einem typischen Druckniveau von 10-30 bar bei der Alkali-Elektrolyse
(AEL) und 20-50 bar bei der Polymer-Exchange-Membrane Elektrolyse (PEMEL). Diese elekt-
rochemische Kompression, bei der der Zellstack und die zugehdrigen Komponenten druck-
dicht ausgefiihrt werden und die Bildung der Produktgase zum Druckaufbau fihrt, vermindert
den nachgeschalteten Kompressionsaufwand und erhéht die Energieeffizienz fur den Weiter-
transport des Wasserstoffs. In der Theorie bedarf die Kompression von 20 bar auf 350 bar
1,08 kWh/kg Hz, beziehungsweise 1,48 kWh/kg Hz von 20 bar auf 700 bar.?" In diesem Fall
betragt der zusatzliche Energieaufwand fur die Kompression dementsprechend 2,75 % oder
3,75 % (HHV). In der Praxis kann die aufzuwendende Energie fir die Kompression zwischen
1,7 bis 6,4 kWh/kg Hz und ist abhangig von den real erzielten ,outlet pressures®, dem Wir-

kungsgrad des Kompressors und potenziellen Leckagen.?®?

251 \Vgl. Khan et al., (2021b). Solch hoher Druck ist beispielsweise fiir den Transport in Wasser-
stofftanks von Noten, um auf der begrenzten Ladeflache der Transportfahrzeuge méglichst viel Ener-
gie transportieren zu kénnen.

252 \/gl. Khan et al., (2021b).
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Abbildung 93: Energieverluste durch Kompressionsverlust je nach Transportform.
Quelle: IRENA, (2020).

Ausgegangen vom Mittelwert dieser empirischen Beobachtung (4,05 kWh), liegt der Aufwand
bei etwa 10 % (HHV). Diese zusatzlichen energetischen Kosten werden als ,energy penalty®
bezeichnet. Wollte man Energie in Form eines Kilogramms gasférmigen Wasserstoffs trans-
portieren, der dem Energiegehalt oder ,Wert* von 39,4 kWh entspricht, muss der Kompressi-
onsaufwand als Bereitstellungskosten von diesem Wert abgezogen werden. Von den ,brutto®
39,4 kWh bleiben ,netto“ nach dem Schritt der Kompression in der Lieferkette zwischen
37,7 kWh und 33 kWh ubrig. Abbildung 93, basierend auf Daten von IRENA, zeigt die beno-
tigten Druckverhaltnisse fiir die verschiedenen Transportmdglichkeiten von gasformigem Was-
serstoff und die damit einhergehenden Energieverluste (hier jedoch bezogen auf den Heizwert
von Wasserstoff (33,3 kWh/kg), oder Lower Heating Value (LHV)).?*>® Die Grafik macht auch
deutlich, dass die Kompressionsverluste beim Transport von gasférmigem Wasserstoff in
Tanks, etwa fur den Transport via Lastkraftwagen, am hdéchsten sind, bei gleichzeitig relativ
niedriger transportierbarer Menge (Dichte = 40 kg/m?®). Dies erhoht den Bedarf an Transport-
bewegungen. Ein solcher Transport von gasférmigem Wasserstoff bietet sich deshalb nur fur
kurze Distanzen und kleine Mengen an. Sollen grol3e Mengen Uber langere Distanzen trans-

portiert werden, werden entweder Pipelines oder Schiffe notwendig.

253 F{rr eine Erklarung des Unterschiedes zwischen higher heating value (Brennwert) und lower hea-
ting value (Heizwert) siehe Kapitel 2.2.2
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2511 Transport via Pipeline

Derzeit existieren Pipelines mit einer Gesamtlange von etwa 4.600 Kilometer (etwa 2.600 km
hiervon in den USA)?** fiir den dezidierten Transport von Wasserstoff gegeniiber etwa 1,2 Mil-
lionen Kilometer Erdgas-Pipelines weltweit.?>® Fiir den Transport von Wasserstoff via Pipeline
bieten sich zwei Mdglichkeiten an: den Transport des reinen (gasférmigen) Wasserstoffs oder

die Beimischung von Wasserstoff in das bestehende Erdgaspipelinenetz.

Pipelines, die fir die Lieferung von 100 % Wasserstoff ausgelegt sind, differieren von Erd-
gaspipelines vor allem in ihnrem Material und den bendtigten Kompressoren.?*® Fiir eine Was-
serstoffpipeline muss sichergestellt sein, dass das verwendete Material korrosionsbestandig
gegenuber dem Wasserstoff ist. Hierfur bieten sich Stahlsorten wie Karbonstahl bzw. Rost-
freier Stahl an, die im Gegensatz zu andere Stahlsorten einen Mindestchromanteil von 10,5 %
in ihrer Legierung haben und somit korrosionsfest sind.?*” Die sogenannte Versprodung (engl.:
embrittlement), kann unter der Verwendung nicht legierten Stahls zu Rissen (insb. an den
Schweildnahten) fihren. Die Nutzung niedrigerer Stahlgrade fihrt jedoch dazu, dass die Pipe-
line unter einem niedrigeren Druck betrieben werden muss (was die transportierte Energie-
menge reduziert und damit die 6konomische Viabilitdt schmalert) oder die AuRenwand der
Pipelines verstarkt werden missen, um dem hohen Betriebsdruck von 70-100 bar standzu-
halten (was die CAPEX der Pipeline erhéht).?%®

Des Weiteren flhrt die um den Faktor 3,1 niedrigere volumetrische Energiedichte des Was-
serstoffs gegenuber Erdgas dazu, dass die Rotoren der verwendeten Kompressoren, die dafur
sorgen, dass der Wasserstoff tGber die gesamte Strecke der Pipeline auf einem konstanten
Druckniveau gehalten wird, um denselben Faktor schneller betrieben werden mussen, um die-
selbe Energiemenge zu transportieren.?®® Dies bedeutet im Umkehrschluss auch einen drei-
mal hoheren Energieverbrauch der Kompressoren. Ein Erhohen der Rotorgeschwindigkeit ist
nicht ohne weiteres moglich, sondern ist limitiert durch die Starke des Materials, das fir Kom-
pressoren verwendet werden muss und der Korrosionsprobleme mit Wasserstoff, die auch hier
auftreten kénnen.?®® Kompressoren, die derartiges leisten, befinden sich derzeit in der For-
schungsphase und kénnten zukunftig bei steigendem Bedarf nach Wasserstoffpipelines am

Markt etabliert werden.?®"

254 Wernicke et al. gehen in ihrem Buch beispielsweise auf eine Wasserstoffpipeline zwischen Hous-
ton, Texas und Baton Rouge ein. Das hier entstandene Pipeline-Netz verbindet 20 Wasserstoffanla-
gen Uber 600 Meilen (ca. 965 km) (Wernicke et al. (Hrsg., 2014).

255 Vgl. International Energy Agency, 2021; Global Energy Monitor, (2022).

256 \/gl. Khan et al., 2021b; International Energy Agency, (2021).

257 \gl. International Energy Agency, (2021).

258 \/gl. Khan et al., (2021a).
29 Vgl. Khan et al., (2021b).
260 \/gl. Khan et al., (2021b).
%61 \/gl. Khan et al., (2021b).



2.5 Transport und Speicherung von Wasserstoff

163

2512 Kosten des Pipeline-Transports

Die Internationale Energie Agentur (IEA) schatzt, dass die Kosten fur eine neue Wasserstoff-
Pipeline (CAPEX) etwa 10-50 % Uber denen konventioneller Gaspipelines liegen, aufgrund
der gesteigerten Materialkosten fir die verstarkten AulRenwande und ggf. den gréReren Durch-
messer, um mehr Energie transportieren zu kénnen.?®? Nachstehend sind beispielhaft die
Randbedingungen fiir eine (neue) 1.500 km lange Wasserstoffpipeline aufgefiihrt.2®

Tabelle 12: Beispielkosten einer neuen Wasserstoffpipeline.
Quelle: Khan et al., (2021).

Lange 1500 Kilometer
Druckniveau 70 bar

Abstand zwischen

Kompressoren 200 km

Kapazitat 4280 t/Tag

Verfiigbarkeit 90 %

CAPEX (gesamt) 4,57 Mrd. USD

OPEX (gesamt pro Jahr) 166,2 Mio. USD (ca. 3,6 %)

Inlet Kompressionsaufwand 0.63 kWh/kg H2
Enroute Kompressionsaufwand | 0.45 kWh/kg H>

Die Autoren definieren die Randbedingungen so, dass die Pipeline bei 70 bar betrieben wird
und alle 500 km Kompressoren aufgestellt werden mussen, um Druckverluste auszugleichen.
Die Kapazitat liegt bei 4.279 t/d*** und die Investitionskosten fir die Pipeline bei etwa
4,57 Mrd. USD. Die ,inlet compression energy“, also die Energie, die aufgebracht werden
muss, um den Wasserstoff aus dem Elektrolyseur auf 70 bar zu komprimieren, betragt
0,63 kWh/kg H2 und die ,enroute compression energy*, also die Energie, die entlang der Stre-
cke aufgebracht werden muss, um Druckverluste zu kompensieren, betragt 0.45 kWh/kg Ho.
In diesem Beispiel betragen die ,Transportkosten® fir den Wasserstoff insgesamt
0.69 USD/kg H.. Dieser Preis ist vor allem durch die hohen initialen und irreversiblen Investiti-

onskosten fur die Pipeline getrieben.

Als ,Daumenregel” stellt die Studie heraus, dass bei einer Nachfrage von 1 — 1,2 t Ho/Tag pro
Kilometer (hier ca. 1.500 t/Tag oder 547.500 t/Jahr) 6konomisch Rentabilitdt beim Transport

von Wasserstoff (iber neue Pipelines sichergestellt werden konnte.?® Trotzdem stellen die

262 \/gl. International Energy Agency, (2021).
263 \/gl. Khan et al., (2021b).

264 t/d: Tonnen pro Tag

265 \/gl. Khan et al., (2021b).
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»Sunk costs* fur Pipeline-Systeme ein Investitionsrisiko dar und setzen voraus, dass der Bedarf
von Wasserstoff Uber die Laufzeit der Pipeline gegeben bleibt. Um die Kosten fiur den Fern-
transport gro3er Mengen Wasserstoffs tUber ein Pipeline System zu verringern, bieten sich
zwei Mdglichkeiten: Die Umfunktionierung eines bestehenden Gas-Pipeline Systems, oder die

Beimischung von Wasserstoff in bestehende Erdgaspipeline-Netze.

2513 Umfunktionieren bestehender Pipelinenetze

Wie oben erwahnt, sind weltweit Erdgaspipeline-Netze mit einer Gesamtlange von 1,2 Mio.
Kilometern installiert. Bei der Umfunktionierung sollen wenig ausgelastete oder durch den po-
tenziellen Hochlauf der Wasserstoffwirtschaft zukunftig weniger ausgelastete Pipelines fiur den
Wasserstofftransport angepasst werden. Die IEA beruft sich auf einen Report von European
Hydrogen Backbone, der die Kosten auf 21-33 % einer neuen Wasserstoffpipeline bezif-
fern.?® Voraussetzung fiir die Umfunktionierung ist, dass das Material der Pipeline der Gefahr
vor Versprédung und dem nétigen Druck fur den Wasserstofftransport standhalten kann. Des-
halb missen ggf. Kosten fir die Verstarkung der AuRenwande kalkuliert werden. Zusatzlich
mussen Kompressoren, die nicht die fur den Betrieb mit Wasserstoff ausgelegt sind (héherer
Impeller-Geschwindigkeit; Versprédungsprobleme), aber auch Ventile, Messgerate, Lecka-
gen-Detektoren und Gasflusskontrollsysteme ausgetauscht werden.?®’” Projekte, mit dem Ziel
der Pipeline-Umfunktionierung wurden bereits erfolgreich durchgefiihrt. Beispielsweise erwarb
Air Liquide in Texas, USA zwei Pipelines und baute sie fur den Betrieb mit Wasserstoff aus.
Annliche Projekte sind etwa zwischen Deutschland und Danemark geplant.

Tabelle 13: Beispielprojekte fiir die Umriistung von Erdgaspipelines fiir den Wasserstofftransport.
Quelle: IEA, (2021).

Beispielprojekt Region

H2HoWi (E.ON) Holzwickede (NRW) (n.N.) — 2022
MosaHYc (GRTgaz; Creos) Dreilandereck (DE, FR, LUX) (70km) — 2022
APA West-Australien (43km) — 2022

266 \/gl. International Energy Agency, (2021).
27 \/gl. International Energy Agency, 2021; Khan et al., (2021b).
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2514 Beimischen in bestehende Erdgaspipelinenetze

Dem Beimischen von Wasserstoff in Erdgas-Netzwerke wird eine Ubergangsrolle fiir den
Transport zugeschrieben, solange eine dezidierte Wasserstoffinfrastruktur, die fiir den reinen
Transport des Elements ausgelegt wurde, noch nicht ausgebaut ist. Wasserstoff kann zu An-
teilen zwischen 2 und 10 % in Erdgas-Netze eingespeist werden, bevor Anpassungen an den
Pipelines vorgenommen werden missen, aufgrund der beschriebenen Gefahr der Ver-
sprédung beziehungsweise der Weiternutzbarkeit des verwendeten Equipments (z.B. Kom-
pressoren).?®® Bevor Wasserstoff in das bestehende Gasnetz beigemischt werden kann, muss
deshalb zuerst sichergestellt sein, dass die verwendeten Pipelines dem angestrebten Misch-
verhaltnis standhalten kdnnen, was im Angesicht der Heterogenitiat des Netzes zu Proble-
men fihren kénnte.?® Des Weiteren ergibt sich durch die geringere volumetrische Energie-
dichte von Wasserstoff gegenuber Erdgas eine zusatzliche Herausforderung fir den Endver-
braucher: Werden 10 % des Volumens des beférderten Erdgas mit demselben Volumen in
Wasserstoff ausgetauscht, wird insgesamt weniger Energie transportiert (vgl. 1 m* H, mit
3,55 kWh vs. 1 m® CHsmit 11 kWh). Eine Industrie, die inre CO.-Bilanz durch die sukzessive
Implementierung eines Anteils Wasserstoff aufbessern méchte und dafiir 10 % des Volumens
des bezogenen Erdgases mit Wasserstoff substituieren lasst, erhalt in diesem Fall weniger
Energie fur die Versorgung seiner Produktion und muss dementsprechend Gas nachkaufen,
um diese zu decken. Fur dieselbe Energiemenge muss (sofern vom Versorger nach Volumen
abgerechnet wird) mehr gezahlt werden. Ohne Subventionen oder Sanktionen auf den CO»-
Ausstold machen derartige Umstellungen aus der Sicht des Verbrauchers 6konomisch keinen
Sinn. Zuletzt muss sichergestellt sein, dass die Maschinen des Verbrauchers fir die Nutzung
von Erdgas in Kombination mit Wasserstoff ausgelegt sind. Anderenfalls missten die beiden
Gase vor der Nutzung voneinander getrennt werden, was wiederum einen zusatzlichen Ener-

gieaufwand bedeutet.

Zusammenfassend wird der Transport von Wasserstoff tber Pipelinenetze dann eine Rolle
spielen, wenn groe Mengen (iber Strecken bis 4.000 Kilometer transportiert werden sollen.?”®
Gerade in der Hochlaufphase der Wasserstoffwirtschaft, in der sich die Nutzung COz-armen
Wasserstoffs in der Industrie etabliert, kann das sogenannte ,Blending“ von 2—10 % Wasser-
stoffgehalt in bestehende Erdgasnetze eine Rolle spielen, um kleinere Mengen zum Endkon-

sumenten zu transportieren.?’!

268 \/gl. International Energy Agency, (2021).

269 Vgl. International Energy Agency, (2021).

270 vgl. International Renewable Energy Agency, (2022).

271 Es wird intensiv an der Riickgewinnung von beigemischtem Wasserstoff gearbeitet, u.a. eine Pilot-
anlage von der DBI Gas- und Umwelttechnik GmbH, Ontras Gastransport GmbH, und dem DVGW. Es
sind durchweg Membranverfahren, u.a. organische Membranen, Zeolithe, Kohlenstoff-Fasern.
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Tabelle 14: Beispielprojekte fiir die Beimischung von Wasserstoff in Gasnetze.
Quelle: IEA, (2021).

Projektname Status

Avacon + DVGW (Deutschland) Pilotprojekt (20 % Beimischung)
GRHYD (Capelle la Grand, Frankreich) | Pilotprojekt (20 % Beimischung)
Snam (ltalien) Pilotprojekt (10 % Beimischung)
HyDeploy (UK) Pilotprojekt (20 % Beimischung)
Hyp SA (Australien) Pilotprojekt (5—10 % Beimischung)

Sobald der Bedarf wachst, werden jedoch dezidierte Pipelinenetze fur Wasserstoff unaus-
weichlich, die die Anpassung bestehender Erdgasnetze (sofern Wasserstoff einen Teil des
Erdgases aus dem Markt verdrangt) bzw. den kostspieligeren Neubau von Wasserstoffpipe-
lines erfordert. Aufgrund der hohen CAPEX dieser Pipelines, muss ein konstanter Bedarf ge-
sichert sein, um Investitionen anzuregen. Gleichzeitig steigt der Bedarf jedoch nur, wenn Was-
serstoff gunstig transportiert und damit am Markt erstanden werden kann. Dieses ,Chicken
and Egg“-Dilemma (siehe Kapitel 2.) kann nur durch geeignete Policy-MaRhahmen kompen-

siert werden.

2.5.2 Speicherung gasférmigen Wasserstoffs in Salzkavernen

Wahrend Wasserstoff in flissiger Form dank seiner vergleichsweise hohen Dichte (siehe un-
ten) in kryo-gekihlten Tanks vor dem endgultigen Verbrauch zwischengelagert werden kdénnte
oder fur Derivate bereits bestehende Infrastrukturen genutzt werden konnten, stellt sich fur
reinen gasférmigen Wasserstoff die Frage der Lagerung. Durch seine Flichtigkeit und geringe
Dichte, selbst bei hoher Kompression (40 kg/m?® bei 700 bar) werden groke Mengen, wie sie
etwa fur die avisierte deutsche Energiewende bendtigt werden kénnten, nicht in Tanks spei-
cherbar sein. Es wirden schlicht zu viele Drucktanks gebraucht. Als vielversprechendste

Technologie gelten die Salzkavernenspeicher.
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Abbildung 94: Verteilung von Salzkavernen (iber Europa.
Quelle: Caglayan et al., (2020).

Die unterirdische Lagerung von Erdgas ist seit Jahrzehnten etablierte Praxis. Ein ahnliches
Vorgehen lasst sich auf die Lagerung von Wasserstoff in Salzkavernen replizieren, bedarf je-
doch der Verwendung anderer Materialien, vor allem bei Stahlkomponenten wie den Kaver-

nenkdpfen und bendtigten Leitungen, aufgrund der genannten Versprodungsproblematik.?”2

Um eine Salzkaverne anzulegen, werden Bohrlécher in einer Salzsteinschicht mit Wasser ge-
fullt und im erforderlichen Volumen ausgewaschen. Ein wesentlicher Vorteil von Salzkavernen
gegeniiber der Nutzung von etwa Aquiferen oder geleerten Ol- und Gasfeldern ist der vermin-
derte Anteil benétigten Puffergases (engl. cushion gas) von unter 20 %. Dieser Puffer ist nétig,
um den Druck (75-200 bar) und damit die Stabilitdt der Kaverne aufrecht zu erhalten. Des
Weiteren halten Salzkavernen dicht, wodurch Verluste vermieden werden kdnnen und sie kon-

nen flexibel gefiillt und geleert werden.?”

Derzeit existieren nur vier betriebsfahige Wasserstoffspeicher in Salzkavernen, davon drei in

den USA und eine im Vereinten Kdnigreich.

272 \/gl. Caglayan et al., (2020).
273 \/gl. Caglayan et al., (2020).
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Tabelle 15: Operationale Salzkavernenprojekte flir die Speicherung von Wasserstoff.
Quelle: IEA, (2021).

Projektname Land Fassungsvermoégen
Teeside United Kingdom 27 GWh

Clemens Dome United States 82 GWh

Moss Bluff United States 125 GWh

Spindletop United States 278 GWh

Der Studie von Caglayan et al. zufolge bietet sich jedoch ein immenses Potenzial fir den Aus-
bau von Salzkavernen in Europa an. Die Autoren beziffern dies mit 84,8 PWh Wasserstoff also
84.800 TWh insgesamt (on- und offshore). Wie die Karte in Abbildung 94 zeigt, ist dieses

Potenzial jedoch nicht gleichmaRig tber den Kontinent verteilt.

Nur 9.4 PWh Kapazitat entfallen auf Deutschland und hier vor allem auf Nord- und Ostdeutsch-
land.?”* Als Pilotprojekt, lasst sich beispielsweise HYPOS in Ostdeutschland nennen. Hier wird
ein Salzstock zur Wasserstoff-Lagerung erprobt, Standort ist Bad Lauchstadt (Sachsen- An-
halt) des Gasspeicherbetreibers VNG Gasspeicher GmbH (VGS), dazu eine Pipeline fir Was-

serstoff nach Leuna.

Aus den Zahlen flr ein Beispielprojekt in Nordengland (,H21%) lasst sich ableiten, mit welchen
Kosten flr vergleichbare Projekte zu rechnen ist. Hier wird eine Kaverne mit einem Volumen
von 300.000 m® und einer Tiefe von 1.700 Metern ausgehoben. Das Fassungsvermégen be-
tragt 1440 GWh H- (entspricht etwa 36.548 Tonnen (HHV)), das zusatzlich bendtigte cushion
gas 780.000 MWh (ca. 19796 Tonnen (HHV)). Die CAPEX liegen bei 271,25 €/MWh und
OPEX bei 4 % vom CAPEX. In diesem Fall wirde somit ein Gesamtinvestitionssumme von

387 Mio. Euro anfallen.

Tabelle 16: Beispielkosten einer Salzkaverne.
Quelle: World Hydrogen Leaders, 2022, Massey, (2022).

Volumen 300.000 m®
Fassungsvermogen 1.440 GWh H;
CAPEX 271,25 €/ MWh H2
OPEX 0,10 € MWh H:

274 \/gl. Caglayan et al., (2020).
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Mature European Hydrogen
Backbone can be created by

2040

Hydrogen Beckbo

Abbildung 95: Projekt European Hydrogen Backbone.
Quelle: Jens et al., (2021).

Der Ausbau von Infrastrukturen und vor allen Versorgungspipelinenetzen, die an dem Vorkom-
men von Salzkavernen ausgerichtet sind, werden nétig sein, um eine intereuropaische Was-
serstoffversorgung sicherstellen zu kdnnen. Einen Vorschlag wie ein solches Netz aussehen
konnte, liefert Gas for Climate, ein Konsortium filhrender Gastransportunternehmen in Europa.
In diesem Szenario fir das Jahr 2040 sind insgesamt 53.000 km Wasserstoffpipeline in Betrieb
bei Investitionskosten von 80-143 Mrd. Euro und Betriebskosten von 1,6 — 3,2 Mrd. Euro jahr-
lich. Hiervon sind 31.800 km umgebaute Gaspipelines und 21.250 km (wesentlich teurere)
neugebaute Pipelines.?’”®> So sollen Transportkosten von 0,11-0,21 €/kg H, méglich werden.
Wie aus der Karte ersichtlich, ist das Netz so ausgerichtet, dass die Pipelines die Produzen-
tenlander (Marokko, Spanien) mit den Konsumenten verbinden und auf Speicher wie Salzka-

vernen ausgerichtet sind.

Die hier erwahnten Zahlen zu Salzspeicherpotenzialen und Planen zum Infrastrukturausbau

beziehen sich jedoch nur auf Europa. Ahnliche Daten miissen auch fiir andere Kontinente

275 \/gl. Jens et al., (2021).
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geschaffen werden, um die Realisierung einer globalen Energiewende mit Wasserstoff als

Energiespeicher bewerten zu kénnen.

25.3 Transport

Tabelle 17: Relevante Eigenschaften von fliissigem Wasserstoff fiir den Transport.

Dichte 71 kg/m?®
Temperatur -246 °C (atm)
Volumetrische Energiedichte | 2,79 kWh/I
Konversionsaufwand 10 kWh/kg H2
Energy Penalty 15-25 % (HHV)

Ein weiterer Weg, reinen Wasserstoff zu transportieren, eréffnet sich durch Verflissigung
(LH2). Der Vorteil von flussigem gegenuber gasformigem Wasserstoff ist die erhdhte Dichte.
Diese liegt bei 71 kg/m?® bei 2 bar gegeniiber den 40 kg/m?® des gasférmigen Wasserstoffs bei
einem Druck von 700 bar. Damit liegt die volumetrische Energiedichte bei 2.797,4 kWh/m?®
(2,79 kWh/l). Die Kondensation tritt bei atmospharischem Druck des Gases jedoch erst bei

sehr niedrigen Temperaturen ein (-246,0°C).

Um dies wieder mit Methan zu vergleichen: Hier tritt die Kondensation bei selbem Druck be-
reits bei -161,52°C ein, weshalb fir die Verflissigung von diesem Gas weniger Energie beno-
tigt wird. Daten von Linde (2019) und Air Liquide (2020) beziffern den Bedarf auf 10 kWh/ kg
H, (im Hinblick auf den Brennwert von 39,4 % also ein Verlust von 25 %).?’® Diese Zahl kann
mit variierender Effizienz der Wasserstoffverflissigungsanlage abweichen. Der Energieauf-
wand fur die Verflissigung je Anlage ist dabei empfindlich fur positive Skaleneffekte. GroRRere
Anlagen (50t/Tag) verbrauchen nur 9 kWh/kg, wahrend kleinere Anlagen ( bis 5 t/d) 11 kWh/kg

nutzen und sind damit effizienter.?””

Je mehr Tonnen flissigen Wasserstoffs eine Anlage pro Tag produzieren kann, desto weniger
Energie muss pro Kilogramm aufgewendet werden. Zuséatzlich determiniert der Auslastungs-
faktor der Anlage den Energieaufwand, wobei 100 % Auslastung weniger Stromverbrauch pro
Kilogramm Wasserstoff bedeutet als etwa 25 %, da zum Beispiel der zusatzliche Verbrauch
fur das Hoch- und Runterfahren der Maschinen eingespart wird. Gro3e Anlagen mit hohem

Auslastungsfaktor sind also fiir den Prozess der Verfliissigung zu préaferieren.?®

276 \/gl. Zemo Partnership, (2021).

277 Zum Vergleich: LNG-Anlagen produzieren heute bis zu 15.000 Tonnen pro Tag (Zemo Partnership
2021)

278 \/gl. Zemo Partnership, (2021).
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Der Verflissigungsprozess folgt vereinfacht dargestellt in vier Schritten, wie in dem von Zemo
Partnership dargestellten Pilotprojekt IdealHY: Der Kompression von Wasserstoff auf circa 80
bar (0,74 kWh/kg); dem ,pre-cooling® auf circa -143°C (0,77 kWh/kg); dem ,cryo-cooling” auf
circa -246°C (4,85 kWh/kg) und zuletzt der Expansion des Wasserstoffs von 80 bar auf 2 bar
(0,05 kWh).?”® Offensichtlich liegt der Verbrauch in diesem Beispiel ,nur* bei 6,41 kWh und
damit unter den durchschnittlich 10 kWh/kg LH.. Die Autoren gehen also davon aus, dass die
Verflissigung durch technologischen Fortschritt effizienter werden kann. Vor allem der Pro-
zessschritt der Kryo-Kuhlung ist sehr energieintensiv und bedarf etwa drei Vierteln der gesam-

ten Prozessenergie.

Insgesamt ist die Verflissigung von Wasserstoff also duflerst energieaufwendig. Die energy
penalty liegt je nach Effizienz der Prozesskette zwischen 10 und 6 kWh/kg LH2 und somit bei
25 % bzw. 15 % (HHV), circa 3,5 bzw. 2,1 mal hoher als der Aufwand fur die Kompression von
gasformigem Wasserstoff (GH.) (2,5 kWh/kg). Wann sich der Transport von LH> 6konomisch
und energetisch lohnen kann, wird im nachsten Abschnitt betrachtet. Durch die héhere volu-
metrische Energiedichte von flissigem Wasserstoff sind zwei Formen des Transports von LH»

denkbar: Der Transport mit Lastkraftwagen sowie der Transport mit Schiffen.

2531 Transport flussigen Wasserstoffs per LKW

Ein LKW kann rund 4.000 kg flussigen Wasserstoff beférdern, wahrend bei selbem Volumen
(ca. 56 m3 oder 56.000 Litern) nur etwa 1.100 kg gasformiger Wasserstoff transportiert werden
kénnen (bei 350 bar: 21 kg/m?).?%° Trotz einer duReren Isolierung der Flissigwasserstofftan-
ker, kann jedoch nicht verhindert werden, dass Warme in die Tanks gelangt. Dies flhrt zu einer
leichten Verdampfung des Wasserstoffs und es entsteht das sogenannte ,boil-off* Gas im
Tank. Wird dies nicht entfernt, erhoht sich der Druck, weshalb das tberschissige Gas meist
ungenutzt aus dem Tank abgelassen wird. Diese als ,vent-off‘ bezeichneten Energieverluste,
machen beim Wasserstofftransport mit LKW ca. 0,3-0,6 % der im Tank enthaltenen Menge
pro Tag aus.?' Von 4.000 kg blieben nach einem Tag noch 3.880 kg bzw. 3.760 kg Wasser-
stoff. Dies entspricht einer durchaus signifikanten Verlustenergiemenge von ca. 4.728 kWh
bzw. 9.456 kWh (HHV). Der Transport von LH; Uber langere Distanzen, die womaglich nur in

mehreren Tagen mit dem LKW zurlcklegbar sind, sind aufgrund dieser Einbulen aus

279 \/gl. Zemo Partnership, (2021).

280 \Wasserstoff verhalt sich bis zu einem Druck von ca. 10 bar nahezu wie ein sog. ,ideales Gas“. Das
heil}t, dass die Dichte linear zum angewandten Druck verlauft. Statt bei 350 bar jedoch eine Dichte
von 31,5 kg/m? aufzuweisen, liegt diese bei Wasserstoff bei 21 kg/m?® und bei 700 bar bei 40 kg/m3.
Ein Wasserstofftank fasst bei doppeltem Druck also nicht doppelt so viel Wasserstoff.

281 \/gl. Zemo Partnership, (2021).
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Okonomischer und energetischer Sicht nicht sinnvoll. Zudem besitzt Wasserstoff auch eine

indirekte klimaschadliche Wirkung.

2532 Transport flussigen Wasserstoffs per Schiff
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Abbildung 96: Verlauf der LCOH mit steigendem Exportvolumen.
Quelle: KBR, (2021).

Um grofl’e Mengen fliissigen Wasserstoffs Uiber lange Distanzen zu transportieren, etwa von
Chile nach Europa, kénnte sich stattdessen der Schiffstransport anbieten. Die bereitzustel-
lende (Hafen-) Infrastruktur ist jedoch deutlich komplexer, als die fir den Transport via Last-
wagen und bedeutet deshalb héhere CAPEX (s. Kapitel zum Transport von Ha fir detailliertere
Informationen). Eine Studie der KBR Advisory Consulting hat die levelized costs of hydrogen
(LCOH) fur den Transport flissigen Wasserstoffs per Schiff bei verschiedenen Exportvolumina
im Jahr 2020 kalkuliert (dies exkludiert die Produktionskosten flr Wasserstoff aber inkludiert
die Konversions- und Ruckkonversionskosten). Die Autoren fanden heraus, dass mit steigen-
dem Exportvolumen der LCOH-Anteil des Transports fur flissigen Wasserstoff sinken (positi-
ver Skaleneffekt), zum Beispiel dadurch bedingt, dass gré3ere Exportvolumina die Standardi-

sierung und Optimierung der GrofRRe der Frachttanks erlauben.

Bei einem Exportvolumen von 200.000 t/a liegt der Anteil demnach bei 7 USD/kg LH>, wahrend
er bei 500.000 t/a auf 5 USD / kg fallt.?

Von den 7 USD entfallen 4 USD auf CAPEX der Infrastruktur und 3 USD auf OPEX. 51 % der

CAPEX mussen fir den ,Export-Terminal“ aufgewendet werden, 39 % fir den ,Import-

282 \/gl. KBR Advisory Consulting, (2021).
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Terminal“ und 11 % fur die Frachttanks (Marine Vessels).?®® Der hohe Anteil des Export-Ter-
minals riihrt aus den hohen Kosten fiir die Verfliissigungsanlage.?® Doch auch der Transport
via Schiff ist von ,boil-off* Verlusten betroffen. Je langer die zurlickzulegende Distanz, desto
hoéher die verlorene Menge Wasserstoff. Das bedeutet, dass, um dieselbe Menge zu transpor-
tieren, zusatzlich Wasserstoff hergestellt werden muss, was sich negativ auf die LCOH aus-
wirkt. KBR zeigt in der untenstehenden Grafik, wie sich die LCOH mit zunehmender Distanz

erhohen.
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Abbildung 97: Steigende LCOH mit steigender Distanz wegen Boil-off-Verlusten (250kt/pa).
Quelle: KBR, (2021).

Zuséatzlich muss erwahnt werden, dass die Infrastruktur fur flissigen Wasserstoff noch nicht
fir einen massenhaften Transport ausgebaut ist. Zwar werden taglich bereits heute 355 t H»/d
verfliissigt,?®® doch gibt es derzeit nur ein Schiff, das flissigen Wasserstoff transportieren kann
(HySTRA).?

Insgesamt ist der Transport von flissigem Wasserstoff vor allem durch den hohen Energieauf-
wand fur dessen Erzeugung, den zusatzlichen Energiekosten flr die Kiihlung und den Kosten
fur die spezifische Infrastruktur beeintrachtigt. Bei der Speicherung von flissigem Wasserstoff
sind zudem boil-off Verluste zu beachten, die die langfristige Lagerung beeinflussen kénnen.
Chemische Wasserstoffspeicher (sog. Wasserstoffderivate)?®” bieten aufgrund ihrer Stoffei-

genschaften Vorteile, die die Handelbarkeit, Transport und die Speicherung von Wasserstoff

283 \/gl. KBR Advisory Consulting, (2021).

284 \/gl. KBR Advisory Consulting, (2021).

285 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).

286 \/gl. Hein, (2022).

287 Ein Derivat ist ein abgeleiteter Stoff ahnlicher Struktur zu einer entsprechenden Grundsubstanz
(,downstream molecule®). Mit Bezug auf Wasserstoff sind dies auf H2 basierende gasformige oder
flissige Energietrager.
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effizienter machen (ausschlaggebend ist hier vor allem die ,hydrogen storage density“ oder

Wasserstoffspeicherkapazitat).

2.5.4 Chemische Wasserstoffspeicher (Wasserstoffderivate und LOHC)

In der Literatur wird zwischen zwei Arten chemischer Wasserstoffspeicher unterschieden:

o Wasserstoffspeicher, welche auf der Bindung von Wasserstoff an wasserstoff-mage-
ren Molekulen basieren, die aus der Atmosphare extrahiert werden. Diese Wasserstoff-
speicher lassen bei ihrer Dehydrierung Gas-Mixe wie CO; oder N2 in die Atmosphare

ab. Hierzu zahlen Ammoniak und Methanol.

Genauer gesagt gehéren noch weitere Stoffe in die Gruppe A, etwa Ameisenséure (engl.:
formic acid; HCOOH) oder auch Methan (CH,). Ersteres besitzt nur eine sehr geringe gra-
vimetrische Wasserstoffspeicherkapazitéit von 4,4 % und 53 kg/m?, also vergleichbar mit
komprimiertem, reinem, gasférmigem Wasserstoff (700 bar). Deshalb bietet sich dieser
Wasserstoffspeicher als Transportmedium fiir kleinere Mengen (iber kurze Distanzen an
und wird vor allem im Zusammenhang mit Wasserstofftankstellen diskutiert.’®® Dies macht
den Einsatz von Ameisenséure fiir den Transport grolSer Mengen Wasserstoff unwahr-
scheinlich. Methan (CH,4), wie oben erwédhnt der Hauptbestandteil von Erdgas, kann (ber
den Sabatier-Prozess als Reaktion von Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid (CO2) produziert
werden. Der Stoff hat eine sehr hohe gravimetrische Wasserstoffspeicherkapazitét von
25 % und 105,6 kg/m>. Da Methan ein weltweit genutztes Gas ist, kénnte auch bei dieser
Lieferkette auf bestehende Infrastrukturen zurlickgegriffen werden, was Kostenvorteile mit
sich bringt. Der Fokus dieses Papieres sind jedoch Wasserstofftrdger mit dem Ziel der Riick-
konversion in Wasserstoff. Methan wiirde in den meisten Féllen wohl direkt genutzt, weshalb
zu dem Use-case der Wasserstoffriickgewinnung aus Methan nur wenig einschlégige Lite-

ratur zu finden ist.

o Wasserstoffspeicher, die auf der Bindung von Wasserstoff an Wasserstoff magere or-
ganische Flussigkeiten basieren, die einen vollkommen reversiblen katalytische Hyd-
rierung/Dehydrierungsprozess ermdglichen ohne dabei andere Substanzen in die At-
mosphare abzulassen. Hierzu zahlen die sogenannten Liquid Organic Hydrogen Car-
riers (LOHC).

288 \/gl. Kawanami et al., (2017).
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2541 Ammoniak als chemischer Wasserstoffspeicher

Tabelle 18: Relevante Eigenschaften von Ammoniak fiir den Wasserstofftransport.

Dichte 0,77 kg/m?* (1 atm) 690 kg/m® (9 bar)

Wasserstoffspeicherkapazitit | 17,7 % (gravimetrisch); 122 kg/m® (volumet-
risch)

Reaktionsenthalpie -30,7 kd/mol (exotherm)

Siedepunkt -33°C

Mindestziindenergie 14 mJ

Konversionsaufwand 2—4 kWh/kg H>

Riickkonversionsaufwand 8 kWh/kg H>

Energy Penalty 10 — 12 kWh/kg H2 (25 — 30 % HHV)

Ammoniak, ein farbloses Synthesegas, ist das Reaktionsprodukt von Stickstoff und Wasser-
stoff (NHs). NHs ist eine der meistproduziertesten Chemikalien der Welt (235 Mt im Jahr
2019)*® und wird gréRtenteils mit dem schon seit dem friihen 20. Jahrhundert bekannten Ha-
ber-Bosch-Prozess hergestellt. Ammoniak wird weltweit in der Industrie als Grundstoff flir Din-
gemittel sowie zur Produktion von Kunststoffen und Synthesefasern nachgefragt. Weitere De-

tails hierzu in Kapitel 2.6.

Ammoniak besitzt bei atmospharischem Druck eine héhere Dichte als Wasserstoff (0,77 kg/m®
vs. 0,09 kg Ammoniak), aber einen wesentlich geringeren Brennwert (4,8 kWh/kg vs.
39,4 kWh/kg). Ein entscheidender Vorteil fir den Transport von Ammoniak als Wasser-
stofftransportmedium liegt in seiner vergleichsweise einfach handelbaren physikalischen Ei-
genschaften im fliissigen Zustand und der hohen Wasserstoffspeicherkapazitat: Die Konden-
sationstemperatur liegt bei -33°C, statt wie bei Wasserstoff bei -246°C bei atmospharischem
Druck. Somit kann Energie beim Kuhlungsaufwand auf der Transportroute gespart werden.
Bei einem Druck von 9 bar Iasst sich das Gas bereits bei 20°C verflissigen. Die Dichte von
Ammoniak steigt im flissigen Zustand auf 690 kg/m>. Der gravimetrische Anteil von Wasser-
stoff in Ammoniak ist 17,7 % und die volumetrisch 123 kg/m®. De facto kann auf einem Kubik-
meter mit Ammoniak als Wasserstofftrager also mehr Wasserstoff transportiert als in flissiger
Reinform. Hinzu kommt, dass der Haber-Bosch Prozess, durch den das Synthesegas wie ein-
gangs beschrieben hergestellt wird, einen vergleichsweise geringen Konversionsaufwand mit
sich bringt (2 bis 4 kWh/kg oder 10 % des HHV). Dafiir ist die Rlickkonversion von Ammoniak
in Wasserstoff energieintensiv (sog. Cracking-Prozess) und befindet sich derzeit noch in der

Pilotphase, wird also noch nicht kommerziell betrieben. Der Aufwand wird hier auf 10—

289 \/gl. Statista, (2022).
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12 kWh/kg Wasserstoff geschatzt (ca. 25-30 % des HHV H,).** Die beschriebene ,energy
penalty“ beim Transport von Ammoniak liegt demnach anders als beim Transport von reinem

Wasserstoff nicht am Anfang sondern am Ende der Supply-Chain.

LH, Supply Chain CAPEX Brcakdown MCH Supply Chain CAPEX Breakdown

Import Export
Terminal port Terminol,
39% e

rrrrrr

Vi 10 NH; Supply Chain CAPEX Breakdown

Abbildung 98: Kostenanteile entlang der Wasserstofflieferkette.
Quelle: KBR, (2021).

Dies zeigt auch Abbildung 98, die sich auf den Langstreckentransport per Schiff bezieht.

Der grofite Capex-Anteil liegt beim Import Terminal (57 %), bedingt durch die hohen Kosten
fur Rickkonversionsanlagen, wahrend das Export-Terminal nur 36 % ausmacht.?' Dies liegt
daran, dass Anlagen fur den Haber-Bosch Prozess bereits durch langjahrige Implementierung
am Markt ihre CAPEX durch Skalierung senken konnten. KBR berechnet den Anteil der
CAPEX an den Transportkosten fir einen Kilogramm Ammoniak mit ca. 3 USD und die OPEX
auf 1,48 USD.

Auch hier gilt: mit gesteigertem Exportvolumen, kdnnen die LCOH fur den Wasserstofftrans-
port in der Form von Ammoniak um bis zu 12 % reduziert werden (250.000 t/a = 4,48 USD;
500.000 Tonnen pro Jahr <= 4 USD).?*? Zu beachten ist jedoch, dass die hohen Riickkonver-
sionskosten dazu fuhren, dass zusatzlich Ammoniak produziert werden muss, um netto die

eingangs transportierte Energiemenge bereitstellen zu konnen.

290 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019). Der Cracking-Prozess ist die Umkehrreaktion des Ammonia-
Syntheseprozesses. Ammoniak fangt bei Temperaturen tber 200°C an zu zerfallen, jedoch missen
normalerweise Temperaturen bis 650°C angewandt werden, um die komplette Zersetzung der Chemi-
kalie in seine Bestandteile zu erreichen. Als Katalysator wird noch Ruthenium eingesetzt, ein sehr teu-
res Edelmetall. Um die Kosten zu reduzieren und auch die Verfligbarkeit sicher zu stellen, werden we-
niger seltene Edelmetalle fiir die Verwendung untersucht (Nickel, Kobalt, Eisen), was jedoch aufgrund
der schlechteren Leitfahigkeit zu bendétigten Temperaturen bis 900°C fihren kénnte (vgl. Andersson et
al. 2019).

291 Vgl. KBR Advisory Consulting, (2021).

292 \/gl. KBR Advisory Consulting, (2021).
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Wenn taglich 1.300 t Ammoniak transportiert werden, kdénnten hieraus (theoretisch) etwa
22,94 t Wasserstoff erzeugt werden (Molare Masse Hs= 3,02 g/mol). Dies entspricht einer
Energiemenge von 0,9 GWh (HHV). Die Erzeugung eines Kilogramms Wasserstoffs aus Am-
moniak kostet 8 kWh, also bei der genannten Menge etwa 0,18 GWh. Von 0,9 GWh gelieferter
Energie bleiben dementsprechend noch 0,72 GWh Ubrig, ein Verlust von ca. 20 %. Die energy
penalty in Hohe von 0,18 GWh muss durch Zusatzproduktion kompensiert werden, was ca.
4,5 t Hy oder 254,7 t Ammoniak pro Tag entspricht. Auf das Jahr hochgerechnet ergibt dies
eine notwendige Mehrproduktion von 92.710 t. Die sich daraus ergebenen zusatzlichen Pro-

duktionskosten wirken sich negativ auf die LCOH aus.

Wegen seiner vorteilhaften Eigenschaften (relativ niedrige Siedetemperatur und hoher Anteil
transportierbaren Wasserstoffs) und dem gut etablierten Herstellungsprozess sowie der vieler-
orts bereits vorhandenen Infrastruktur und notwendigen Technik, wird der Transport von Am-
moniak als Trager von Wasserstoff Giber lange Distanzen in der Literatur als Uberlegen gegen-

uber flissigem Wasserstoff bewertet.

Die Grafik der IEA (Abbildung 99) zeigt vereinfacht dargestellt verschiedene Szenarien der
Produktion und des Transports von Wasserstoff (mit dem Ziel der Endnutzung von Wasser-
stoff).

O Reconversion

- @ Transmission

O Import/export
2 terminals
j—

@ Conversion

USD/kg H)

B3 Production

Japan LH; LOHC Ammonia Europe LH; LOHC  Ammonia
Domestic Australia to Japan Domestic Middle East to Europe

Notes: LH2 = liquid hydrogen. LOHC = liquid organic hydrogen carrier. Assumes
distribution of 1 000 t H2/d. Storage costs are included in import and export terminal
expenses. Hydrogen is produced from electrolysis using renewable electricity.

Source: Based on IAE (2016).

Abbildung 99: Projizierte Kosten fiir den Wasserstofftransport (inkl. Produktion).
Quelle: IEA, (2021).

Fir die Route Middle-East to Europe® wird deutlich, dass in dieser Projektion Ammoniak als
Transport von Wasserstoff auch inklusive der Ruckkonversionskosten gunstiger ist als LH..

Die Agentur nimmt dabei an, dass der Wasserstoff aus Erneuerbaren hergestellt wird, bei einer
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Transportmenge von 1.000 t/d (oder tpd). Die Grafik zeigt jedoch auch, dass in Europa produ-
zierter und transportierter Wasserstoff glinstiger ist als aus Fernost importierter, auch wenn

dort die Produktionskosten niedriger sind.

Wirde flissiger Ammoniak direkt genutzt (zum Beispiel zur Stromerzeugung durch die Ver-
brennung in Gasturbinen oder als Treibstoff fir die Schifffahrt) und die Ruickkonversionskosten
damit eingespart, konnten die Gestehungskosten fiir so importierten Ammoniak tiefer liegen
(s. Abbildung 99). Bei der Kostenanalyse flr den Transport von Ammoniak (oder allgemein
chemischen Wasserstofftragern) steht also immer auch der Endnutzen des Verbrauchers im

Zentrum.

2.5.4.2 Methanol als chemischer Wasserstoffspeicher

Ein weiteres, energiedichtes Wasserstoffderivat ist Methanol (CH3OH). Der einfachste Vertre-
ter aus der Stoffgruppe der Alkohole besitzt eine gravimetrische Wasserstoffspeicherkapazitat
von 12,5 % und volumetrisch von 99 kg/m®, vergleichbar zu Ammoniak.

Die am weitesten verbreitete Produktionsroute von Methanol lauft Gber die Synthese von Was-
serstoff und CO. Dieser Prozess ist technisch ausgereift, wenn auch weniger etabliert als die
,traditionelle” erdgasbasierte Produktionsweise.?*?

Tabelle 19: Relevante Eigenschaften von Methanol.

Dichte 792 kg/m?®

Wasserstoffspeicherkapazitat 12,5 % (gravimetrisch); 99 kg/m3 (volumetrisch)
Reaktionsenthalpie -239 kJ/mol (exotherm)

Siedepunkt 64,7 °C

Mindestziindenergie 0,2mJ

Konversionsaufwand 1,3-1,8 kWh/kg H2 (4,5 % HHV)
Riickkonversionsaufwand 6,7 kWh/kg Hz2 (17 % HHV)

Energy Penalty 21,5 % (HHV)

In beiden Prozessen kdnnen jedoch die gleichen Katalysatoren genutzt werden. Auf3erdem
werden Temperaturen zwischen 220°C und -280°C und ein Druck im Bereich von 50 — 100 bar
bendtigt. Auch diese Reaktion ist exotherm. Andersson et al. berechnen einen Aufwand von
1,3 — 1,8 kWh/kg H: fiir die Hydrierung von CO,, 4,5 % des HHV.?* Weitere Details hierzu
auch im Kapitel 2.6.

293 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).
294 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).
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Cost of Methanol manufacturing: 1.87 €/lpe for 300 MW output at 8,000 operating hours = 434 kt/a
Main economic assumptions: 4.6 €/kg.p, 70 €tgp,, 32 €Mt0am. 97.6 €/MMWh . Lifetime= 20 a,
interest rate= 8%

2% m Hydrogen cost

mCO2 cost
OPEX (direct)
OPEX (fix)

® Annual capital costs

g4y, ™© Operating electricity

Abbildung 100: Kostenanteile bei der Produktion von Methanol;
Quelle: Schorn et al. 2021

Es gibt drei Mdglichkeiten der Rickkonversion von Methanol in Wasserstoff und CO2:
1. den Dampfreformierungsprozess,
2. die partielle Oxidation mit Sauerstoff oder
3. die Methanol-Thermolyse.?*

Wie bei Ammoniak sind diese Rlckkonversionsprozesse endotherm, d.h. es ist ein héherer
Energieaufwand als bei der Synthese notwendig. Die Autoren rechnen hier mit 6,7 kWh/kg H:

in Form von Warme, also 17 % des HHV.2%

Schorn et al. beschaftigten sich in einem Papier von 2021 mit den Transportkosten von erneu-
erbarem Methanol als Wasserstofftrager.?®” Die Autoren zeigen auf, dass bei den Produktions-
kosten von Methanol die Kosten fiir den Uber Elektrolyse herzustellenden Wasserstoff (84 %)

und die Gestehungskosten flir das CO2 (9 %) den groRten Anteil ausmachen.

2% Vgl. Andersson & Gronkvist, (2019).
2% \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).
27 \/gl. Schorn et al., (2021).
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Table 2

Methanol production costs in €/t as a function of the Q0 price and H, net pro-
duction costs. The numbers given are valid for the system size of 300 MW and
the presented methodology. Current (fossil, year: 2018) methanol market price:
400 €/t [65]. The timeline for the hydrogen production costs is from [RENA [7].

NPC H, [€/kg]

<tme__ 2050 _______ 2030 e 2020
15 2 2.5 3 35 4 4.5
@ 0 254 350 445 578 635 731 826 921
é 20 282 377 473 606 663 758 B854 949
49: 40 310 405 500 634 691 786 881 977
—_ .t,‘ 60 337 433 528 661 719 814 909 1004
9, $ 8 | 365 461 55 689 746 842 937 1032
§ S 100 393 488 584 717 774 869 965 1060
&N 150 462 558 653 786 843 939 1034 1129
8 g 200 532 627 722 856 913 1008 1103 1199
300 670 766 861 994 1051 1147 1242 1337
400 809 904 1000 1133 1190 1285 1381 1476
500 948 1043 1138 1272 1329 1424 1519 1615
800 1364 1459 1554 1688 1745 1840 1936 2031
NPC range MeOH production...
<600 €1 Com ive - Max. 150% of current price level
>600 < 1200 €t | Possibly competitive - Max. 300% of current price level
>1200 €t Not com - More than 300% of current price level

Abbildung 101: Sensitivitdtsanalyse der Produktionskosten fiir Methanol.
Quelle: Schorn et al., (2021).

Sollten die Produktionskosten fur erneuerbares Methanol gesenkt werden um kostenkompeti-
tiv zu konventionellem Methanol (Preislevel von 400 €/t in 2018) zu werden, muss sicher—
gestellt sein, dass Wasserstoff und CO» zu einem maglichst niedrigen Preis erstanden werden
kénnen. Konkret fliihren Schorn et al. eine Sensitivitatsanalyse durch (siehe Abbildung 101)
und definieren erneuerbar produziertes Methanol als kompetitiv, wenn es in einem Bereich
von < 600 €/t hergestellt werden kann (denn es ist zu erwarten, dass fossil produziertes Me-
thanol eher teurer als glnstiger wird, bedingt durch die auf den verursachten CO2-Austol} be-
zogene Sanktionen). Ein Ergebnis ist, dass Methanol zu einem Preis von 578 €/t produziert
werden konnte, wenn (erneuerbarer) Wasserstoff fur 2,5 €/kg und CO2 umsonst ist (z.B. be-
zogen aus Biomasse).?®® Sofern eine Kostenverbesserung bei den Bottlenecks fiir mittels
Elektrolyse produzierten Wasserstoff (i.e. Preisverfall der Elektrolyseur CAPEX auf 400 €/kW,

Kosten flir erneuerbaren Strom von 20 €/ MWH und ein Auslastungsfaktor >50 %) erzielten

298 \/gl. Schorn et al., (2021).
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werden kann, konnte in bestimmten Regionen der Erde Methanol zu einem kompetitiven Preis

ab dem Jahr 2030 produziert werden.

Da Methanol bereits heute auf Basis fossiler Rohstoffe weltweit gehandelt wird, kann (wie bei
Ammoniak) bestehende Infrastruktur zu dessen Transport genutzt werden. Dazu eignen sich
regulare Roholtransportschiffe. Dies spart Kosten flir den Umbau oder Neubau von Import und
Export-Terminals sowie sonstigem bendtigten Equipment. Schorn et al. rechnen auf der Basis
der Berechnungen von Pfennig et al.?*® mit 5 €/t bei einer Distanz von 10.000 Kilometern.>®
Mit steigender Distanz steigen linear auch die Transportkosten pro Tonne Methanol. Daraus
ergibt sich die folgende graphische Darstellung in Abbildung 102:
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a
’5 0.8 20 @
a 08 15 @
g 04 0 a
* 02 5 =
2 " ®
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Shipping distance / thousand km

Fig. 10. Methanol transportation costs based on Pfennig et al. [63] asa function

of the shipping distance.

Abbildung 102: Transportkosten von Methanol pro MWh bzw. Tonne nach Distanz.
Quelle: Pfennig et al., (2017).

In einem nachsten Schritt berechnen die Autoren die Importkosten von Methanol im Jahr 2030
fur potenzielle Handelsrouten und stellen sie den Kosten fir flissig transportierten Wasserstoff
gegenuber, z.B. von Jeddah, Saudiarabien nach Hamburg. Die Ergebnisse zeigen, und die
obigen Ausfuhrungen zu flissigem Wasserstoff bestatigen dies, dass dessen Transportkosten
wesentlich héher liegen als die des Methanols (11,25 — 14,17 €/GJ vs. 0,20 — 0,34 €/GJ). Da-
fur liegen die Produktionskosten flir Methanol héher, abhangig vom Preis fir CO- (da die Pro-
duktionskosten flr Wasserstoff in diesem Szenario gleich sind). Fur die Kosten von 30 — 80 €/t
CO- ist Methanol guinstiger oder gleichguinstig zu flissigem Wasserstoff zu erstehen. Ab einem
CO--Preis von 100 € ist Methanol teurer. Beide Energietrager konnten demnach im Jahr 2030
fur 1 €/ nach Deutschland importiert werden (bei einem COz Preis von 80 €/t bei Methanol).
Ist CO; fur unter 80 € verflgbar, sind die Importkosten fur Methanol glinstiger als die des flis-

sigen Wasserstoffs. Ein Liter fossil produzierter Diesel kostete im Jahr 2019 0,59 €.

29 Vgl. Pfennig et al., (2017).
300 \/gl. Schorn et al., (2021).



2.5 Transport und Speicherung von Wasserstoff

182

~
il ..

Saudi Arabia to " .’ 1
Germany
' _, 20 IIlII /
30 50 80 100
€Neoz

_ H, MeOH
‘7 el

Abbildung 103: Kosten fiir die Transportroute Saudi Arabien-Deutschland.
Quelle: Schorn et al., (2021).

Auch in diesem Szenario, das Preissenkungen bei der Produktion von wasserstoffbasierten
Energietragern miteinbezieht, besteht nach wie vor eine signifikante Preisdifferenz zu fossilen
Kraftstoffen, solange keine Sanktionen bzw. Subventionen fir Erneuerbare eingefuhrt werden,
oder die Produktions- und Transportkosten noch weiter gesenkt werden konnen.

Auch ist zu beachten, dass in der Kostenkalkulation von Schorn et al. die Kosten flr die Ruck-
konversion von Methanol in Wasserstoff nicht mit eingerechnet sind, sollte das gewlinschte
Endprodukt Wasserstoff sein. Die Autoren argumentieren, dass das Anwendungsfeld der Che-
mikalie breit ist (v.a. als Schiffstreibstoff), sodass der Stoff auch direkt eingesetzt werden
kdnnte statt ihn zu hohen zusatzlichen Kosten riickzukonvertieren (vgl. energy penalty von
17 % / kg H2).**" Ein weiterer zusatzlicher Aspekt der Nutzung von Methanol als Wasserstoff-
trager ist die Herkunft des verwendeten CO,. Methanol kann nur klimaneutral sein, wenn durch
dessen Produktion (und ggf. direkter Nutzung) kein zusatzliches CO- in die Atmosphare gerat.
Hier bietet sich wie von Schorn et al. dargestellt etwa CO2 zur Synthese mit Wasserstoff an,
das in der Industrie abgefangen wurde, dann z.B. nach Europa transportiert und nach der
Abspaltung von Wasserstoff wiederverwendet wird (CO.-Kreislauf). Eine weitere Mdglichkeit
ist die Verwendung von CO; aus Direct Air Capture, das jedoch momentan noch sehr teuer ist
(s. Kapitel Uber CCS). Ein wichtiger Aspekt in dieser Hinsicht ist die Zertifizierung von Was-

serstoff und seinen Derivaten, die weiter unten aufgegriffen wird.

301 Die Riickspaltung von Methanol in Wasserstoff ist im Gegensatz zum ,Cracking-Prozess“ bei Am-
moniak technisch etabliert und wird bei der Erzeugung von Wasserstoff in kleinen Mengen und fir die
Metallbehandlung genutzt.
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Zusammenfassend betrachtet bietet Methanol also im Vergleich zu fliissigem Wasserstoff und
auch Ammoniak den Vorteil ohne Kiihlungsaufwand transportiert werden zu kdnnen und dass
durch bereits bestehende Infrastruktur Kosten gespart werden kénnen. Insbesondere im Ver-
gleich zu Ammoniak besitzt Methanol jedoch eine geringere Wasserstoffspeicherkapazitat,
was die Wirtschaftlichkeit dieses Transportmediums beeinflusst, wenn das Ziel die Rickge-
winnung des Wasserstoffs selbst ist. Hinzu kommt die Problematik der Sicherstellung der CO»-
Neutralitat. Als Wasserstofftrager flr den Transport wird Ammoniak deshalb in vielen Studien

zum Thema favorisiert.

Sicherheitsaspekte beim Transport von Wasserstoff, Ammoniak und Methanol

Beim Transport von fliissigem Wasserstoff, Ammoniak und Methanol sind durchaus sicher-
heitsrelevante Aspekte zu beachten. Wasserstoff ist nicht toxisch aber hochentflammbar
(Mindestziindenergie von nur 0,019 mJ). Ammoniak und Methanol sind hochtoxische Sub-
stanzen und kénnen im Fall von Leckagen zu Umweltbelastungen fiihren. Da letzte internati-
onal gehandelte Waren sind, existieren bereits entsprechende Gesundheits- und Sicherheits-

standards. Fiir Wasserstoff miissen solche Standards noch geschaffen werden.

2543 Liquid Organic Hydrogen Carriers (LOHC)

LOHC dienen als Trager fur Wasserstoff und werden durch die Hydrierung (oder Beladung)
eines LOHC-Molekiils (HoLOHC) produziert und anschlief3end zur Nutzung des Wasserstoffs
dehydriert (entladen).>? Das LOHC als Wasserstoffspeicher liegt in seiner dehydrierten Form
im flissigen Aggregatzustand vor (anders als etwa Stickstoff bei Ammoniak oder CO; bei Me-
thanol). Dies hat den Vorteil, dass das LOHC zu dem Hydrierungsreaktor gepumpt werden
kann, statt dass ein zusatzlicher Kompressionsaufwand nétig wird wie z.B. bei der Synthese
von Nz und H2.2® Der Hydrierungsprozess ist wie der Haber-Bosch Prozess exotherm. Somit
kdnnen signifikante Energieeinsparungen bei der Hydrierung erzielt werden und LOHCs haben

unter den chemischen Hydriden den niedrigsten Konversionsaufwand (0,7 kWhe/kg Hz).3%*

Fir den Hydrierungsprozess wird komprimierter Wasserstoff in einem Druckbereich zwischen
10 und 50 bar bei einer Temperatur zwischen 130 und 200°C genutzt.*®® Zu den am besten
untersuchten und 6konomisch rentabelsten LOHCs zahlen Toluene-Methylcyclohexan (T-
MCH, siehe nachstehende Tabelle) und Dibenzyltoluene (DBT, siehe Tabelle 21). Die gravi-
metrische Wasserstoffspeicherkapazitat bei ersterem liegt bei 6,1 % und die volumetrische bei
47 kg/m®. Bei Dibenzyltoluene liegen diese Werte bei 6,2 % und 64 kg/m?®.

302 \v/gl. Niermann et al., (2019).

303 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).
304 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).
305 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).
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Noch einmal zum Vergleich: Pro Kubikmeter kbnnen mit Ammoniak als Tragermedium 122 kg
Wasserstoff transportiert werden, also ca. 2,6- bzw. 1,9-mal so viel. Verbraucht der Hydrie-
rungsprozess der LOHCs relativ zu Ammoniak wenig Energie, so ist der Dehydrierungspro-
zess (endotherm) energieintensiver. Fur T-MCH werden Temperaturen bis 350°C und ein
Energieaufwand von ca. 11,2 kWh/kg H2 benétigt, fur DBT 270-290°C und 9 kWh/kg H2 (in

Form von Warme) 3%

Tabelle 20: Wichtige Eigenschaften fiir den Transport von Wasserstoff iiber T-MCH.

Dichte

770 kg/m?

Wasserstoffspeicherkapazitit | 6,1 % (gravimetrisch); 47 kg/m?® (volumetrisch)

Konversionsaufwand

0,7 kWh/kg H: (Strom)

Riickkonversionsaufwand

11,2 kWh/kg Hz (Warme)

Energy Penalty

30 % (HHV)

Tabelle 21: Wichtige Eigenschaften fiir den Transport von Wasserstoff iiber DBT.

Dichte

1032 kg/m?®

Wasserstoffspeicherkapazitit | 6,2 % (gravimetrisch); 64 kg/m?® (volumetrisch)

Konversionsaufwand

0,7 kWh/kg H: (Strom)

Riickkonversionsaufwand

9,0 kWh/kg Hz (Warme)

Energy Penalty

24,6 % (HHV)

Electricity

Electrolysis

Hydrogenation

——  Mobility

H, Fuel cell

Heat generation

Industrial
processes

HoLOHC (exothermic reaction) H,LOHC

%\m * (\m
R2 | Catalyst and possibly solvent

.H2 f

20-50 bar, 50-250°C 1-5 bar, 200-420°C

LOHCs wie T-MCH und DBT bieten einige Vorteile fir den Transport von Wasserstoff. Zum
ersten sind sie bei Raumtemperatur flissig und haben ahnliche Eigenschaften zu auf Rohdl
basierenden Energietragern wie Benzin oder Diesel. Theoretisch ist es deshalb mdglich be-

reits existierende Infrastrukturen wie Pipelines, Schifftransport oder auch Schienenverkehr

306 \/gl. Niermann et al., (2019).

Heat demand
(endothermic reaction)

Abbildung 104: Konzept LOHC.
Quelle: Niermann et al., (2019).
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auch fir den Transport von Wasserstoff iiber LOHCs zu nutzen und damit Kosten zu sparen.®”’
Zudem mussen nicht zusatzlich, wie bei Ammoniak, weitere Gase neben Wasserstoff energie-
aufwendig produziert, aufgefangen und gelagert werden.?*® Ein weiterer Vorteil der LOHCs ist
die Resistenz gegentber boil-off Verlusten, die vor allem den Transport von reinem Wasser-
stoff in flussiger Form belasten. LOHCs kdénnten daher potenziell geeignete Trager fur die
Langzeitlagerung von Wasserstoff sein.>®® Zuletzt bedingt die Reversibilitat der Stoffe, dass
die LOHCs nach der Dehydrierung wieder an den Ort der Wasserstoffproduktion zurlick ver-
schifft werden, hydriert und damit wiederverwendet werden kénnten. Theoretisch kann somit
ein zirkulares Wirtschaftsmodell geschaffen werden. In der Praxis zeigt sich jedoch, dass
LOHCs bei der Lagerung und dem Transport durch Nebenreaktionen deteriorieren und aus-

getauscht werden miissen.>'° Dies schafft zuséatzlichen Abfall.

Aus den Stoffeigenschaften leitet sich ein weiterer Nachteil ab: vor allem DBT besitzt eine
wesentlich héhere Dichte als Ammoniak. Gleichzeitig ist die transportierbare Menge Wasser-
stoff geringer (47 kg/m® bzw. 67 kg/m® vs. 122 kg/m?®). Vereinfacht bedeutet dies, dass fiir
dieselbe Menge transportierten Wasserstoff ein groReres Volumen bendtigt wird und somit
ggaf. Mehrkosten fiir z.B. zusatzliche Tanks (z.B. Schiff oder Schienenverkehr) entstehen. Zu-
satzlich hat dieses dann transportierte hohere Volumen ein héheres Gewicht, was etwa den
Treibstoffverbrauch des jeweiligen Transportmittels erhdht. Trotzdem dieses Kapitel den
Transport mit dem Ziel der Nutzung des Wasserstoffs beleuchtet, sei an dieser Stelle erwahnt,
dass LOHCs im Gegensatz zu z.B. Ammoniak zwingend ruickkonvertiert werden missen und
nicht direkt genutzt werden kdnnen. Der gelistete Rlickkonversionsaufwand (der zudem héher
als bei Ammoniak ist) ist also unabdingbar aufzubringen, um den Wasserstoff zu erhalten und
wirkt sich deshalb negativ auf die LCOH aus. Wie oben erwahnt kdnnte fur Ammoniak erwogen
werden, die Chemikalie direkt zu nutzen, den Rickkonversionsaufwand zu sparen und damit
die Kosten zu senken. Ein solches Geschaftsmodell wird etwa zwischen Japan und Australien

getestet.®"

Niemann et al. analysieren in ihrer Studie die Kosten einer auf LOHC basierenden Wasser-
stofflieferkette. Ein erstes interessantes Ergebnis dieser Studie sind die Rohmaterialpreise fur

verschiedene LOHCs:

307 \gl. Niermann et al., (2019).
308 \/gl. Andersson & Gronkvist, (2019).
309 \gl. Niermann et al., (2019).
310 v/gl. Niermann et al., (2019).
311 Vgl. Hughes & Beck, (2022).
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Tabelle 22: Rohstoffpreise fiir LOHC.
Quelle: Niermann et al., (2019).

Substanz Preis [€ pro Kilogramm)]
N-ethylcarbazole 40,00
Dibenzyltoluene 4,00

1,2-dihydro-1,2-azaborine 100,00
Napthalene 0,60
T-MCH 0,80

T-MCH und Naphtalene sind wesentlich gunstiger als Dibenzyltoluene, wahrend die weiteren
gelisteten LOHCs schon aufgrund ihrer Rohmaterialkosten unwirtschaftlich fir den Transport
sein dirften. Uber die gesamte Lieferkette hinweg simulieren Niermann et al. folgende Kosten
pro Jahr (angenommen wurde eine Strecke Uber 5.000 km und der Transport via Schiff, Kosten
in 1.000 €/a):

Tabelle 23: Kosten LOHC (iber gesamte Lieferkette in 1.000 €/a.
Quelle: Niermann et al., (2019).

Lage- | Kon- Riick- Pro- Ver- Trans- Neben- Gesamt
rung version | konver- duktion | brauch | port aggre-
sion gate
DBT 25.048 | 1.310 4.279 75.786 | 38.963 | 4.351 28 149.765
NAP 14.620 | 1.757 24.626 78.691 | 38.963 | 4.725 29 163.411
T-MCH 12.610 | 796 23.722 78.938 | 38.963 | 4.351 25 159.405

DBT und T-MCH sind demnach glnstiger als Naphtalene. Interessant ist, dass DBT trotz der
héheren Rohstoffkosten einen niedrigeren Gesamtpreis erzielt. Dies ist auf die geringeren
Ruckkonversionskosten zurlickzuflihren. Aus 6konomischer Perspektive sind dieser Studie
zufolge DBT und Toluene bzw. T-MCH die gunstigsten LOHCs, bedingt durch vergleichsweise
niedrige Rohmaterialkosten. In diesem Szenario ergeben sich Gesamtkosten (von Produktion
bis Verbrauch) von 13,60 €/kg H2 und 14,50 €/kg H, fir T-MCH.

Auffallig sind die hohen Systemkosten fur gasférmigen Wasserstoff, der anschlielend in Ka-
vernen oder in Wasserstofftanks gespeichert wird. Aufgrund seiner Fllichtigkeit ist der Trans-
port von gasférmigem Wasserstoff (auch im komprimierten Zustand) per Schiff 6konomisch
nicht rentabel. Die Autoren haben deshalb den Transport GUber eine neugebaute Pipeline an-
genommen. Dadurch liegen die initialen Investitionskosten (CAPEX) wesentlich hdher als
LOHCs, die mit einer bereits bestehenden Infrastruktur aus Olhandel transportiert und zwi-

schengelagert werden kénnen.
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Fig. 10 System costs with internal covering of the dehydrogenation heating (NEC: N-ethylcarbazole, DBT: dibenzyltoluene, AB: 1,2-dihydro-1,2-azaborine,
FA: formic acid, MET: methanol, NAP: naphthalene, TOL: toluene, CGHz: compressed hydrogen gas, HPT: high-pressure tank).

Abbildung 105: Systemkosten LOHC.
Quelle: Niermann et al., (2019).

Den Autoren zufolge kénnten die Rickkonversionskosten fur LOHCs weiter gesenkt werden,
wenn fur den Dehydrierungsprozess bereits vorhandene Prozesswarme verwendet werden
kann. Denkbar ist beispielsweise eine Anlage, in der aus dem erhaltenen Wasserstoff Strom
erzeugt werden soll, und hierfir LOHC gelagert wird. Dafur wird eine Brennstoffzelle, die ver-
einfacht gesagt den Prozess der Elektrolyse umkehrt, benétigt. Nutzt man hier eine Hochtem-
peratur Brennstoffzelle (s. Kap 2.4.3 Hochtemperaturelektrolyse (HTEL) fir eine Erklarung des
Prinzips) kénnte die entstehende Prozesswarme bei der Verbrennung von Wasserstoff zur
Stromerzeugung fur die Dehydrierung der LOHCs genutzt werden. Die untenstehende Grafik
in Abbildung 106 zeigt die Einsparpotenziale:
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Fig. 12 System costs with covering of the dehydrogenation heating with waste heat of fuel cells (NEC: N-ethylcarbazole, DBT: dibenzyltoluene, AB:
1,2-dihydro-1,2-azaborine, FA: formic acid, MET: methanol, NAP: naphthalene, TOL: toluene).

Abbildung 106: Systemkosten LOHC mit Nutzung von lberschlissiger Warme
Quelle: Niermann et al., (2019).

Zusammenfassend gilt der Transport von Wasserstoff iber T-MCH und DBT als technologisch
ausgereift und fiir die Nutzung am Markt bereit.*'? Zu betonen ist jedoch, dass LOHCs noch
nicht international gehandelt werden und bisher nur PilotmaRstab erprobt sind.

312 \/gl. Niermann et al., (2019).
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2.5.5 Zusammenfassende Bewertung der Transport-Optionen
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Abbildung 107: Kosteneffizienz des Wasserstofftransports nach Distanz und Menge.
Quelle: IRENA, (2022).

Die Nachfrage nach Wasserstoffderivaten wird von den projizierten Kosten abhangen, die je
nach Quelle und verwendeten Randbedingungen unterschiedlich kalkuliert werden. Wahrend
die IEA etwa Ammoniak (auch mit Rickkonversion) giinstiger bewertet als LOHC (siehe Ab-
bildung 107), sieht der Hydrogen Council LOHCs im Vorteil, es sei denn der Ammoniak wird
direkt verwendet. Ausschlaggebend sind immer die Kostenannahmen fur bereitzustellende Inf-
rastruktur sowie Konversions-/ Ruckkonversionsaufwande und die zugrundeliegenden Ener-
giekosten. Deshalb ist eine abschlieRende Bewertung, welches Wasserstoffderivat das ,bes-
sere” ist nur an einem konkreten Fall zu benennen. Die Vor- und Nachteile der verschiedenen
Wasserstofftransportformen sind auf der ersten Seite dieses Reports noch einmal final zusam-
mengefasst. Durch die Analyse sind Trends fir den Transport von Wasserstoff je nach Distanz

zu identifizieren, angelehnt an die nebenstehende Einschatzung von IRENA (2022):
e Transport liber mittlere Distanzen (1.000 — 4.000 km)

Die Grafik in Abbildung 107 zeigt, dass der gasférmige Transport von Wasserstoff auch
bei neugebauten Pipelines bei entsprechender Transportmenge pro Jahr wirtschaftli-
cher ist als andere Transportformen. Eine Aufschlisselung des Rechenwegs ist im res-
pektiven IRENA Report nicht zu finden, jedoch kann angenommen werden, dass die
relativ geringe energy penalty und die hohe Férdermenge die hohen CAPEX bis zu

dieser Distanz kompensieren kénnen. Fir Distanzen ab 4.000 km ist der Neubau von
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Pipelines dann gegenuber anderen Transportformen unwirtschaftlich (je langer die

Pipeline, desto hoher die Investitions- und Betriebskosten).
e Transport (iber lange Distanzen (>4.000 km)

Die Grafik zeigt jedoch auch, dass umfunktionierte Erdgaspipelines fur Wasserstoff die
potenzielle Transportdistanz fir gasférmigen Wasserstoff signifikant erhéhen, weil die
Investitionskosten gesenkt werden konnen (s.o.). Sollte kein Pipelinenetz zur Verfi-
gung stehen, oder die Distanz nicht durch Pipelines Uberbruckbar sein, bietet sich der
Transport mit dem Schiff an. Fir den Schiffstransport sollte Wasserstoff aufgrund der
héheren Dichte in flissiger (Rein-)Form oder als flussiges Wasserstoffderivat vorlie-
gen, damit grofere Mengen Wasserstoff bei der limitierten Schiffskapazitat transpor-
tiert werden kénnen. Soll Wasserstoff als Endprodukt verbraucht werden, kann der
Transport flissigen Wasserstoffs 6konomisch viabel sein, bedingt durch die wegfallen-
den Ruckkonversionskosten. Die einzukalkulierenden boil-off Verluste (die tber lan-
gere Distanzen zunehmen) und die hohen initialen Konversionskosten beschranken
die mdglichen business cases jedoch und es muss sich anhand von konkreten Fallbei-
spielen zeigen, inwiefern flissiger Wasserstofftransport 6konomisch gegen Wasser-
stoffderivate, insbesondere Ammoniak, bestehen kann. Dieser wiederum wird von
IRENA fur groRRe Distanzen favorisiert. Erklart werden kann dies durch die bereits gut
ausgebaute Infrastruktur (ergibt Schmalerung der CAPEX) und die de facto héhere
hydrogen storage density pro Kubikmeter als LH> oder auch Methanol (71 kg/m?® vs.
122 kg/m®). Sollte der Ammoniak direkt genutzt werden (abhéngig von den Anforde-
rungen und dem Equipment des Kaufers) reduzieren sich die Kosten weiter durch die

wegdfallenden Rickkonversionskosten.

AbschlieRend zeigt Abbildung 107 auch, dass gasférmiger Wasserstoff aus Europa (z.B. Spa-
nien) Uber Pipeline gegenlber importiertem Wasserstoff aus fernen Destinationen zukinftig
gunstiger sein konnte. Projekte wie European Hydrogen Backbone zielen deshalb darauf ab,
die Pipelineinfrastruktur innerhalb Europas ,Wasserstoff-Ready“ zu gestalten, mit Anteilen
neuer Pipelines und dem Umbau bereits bestehender Gaspipelines, um die CAPEX zu schma-
lern.®"® Dies kann einen Einfluss auf die Aspirationen einiger Schwellen- und Entwicklungslan-
der haben, zukinftig aufgrund ihrer geografischen Standortbedingungen zu Wasserstoffexpor-
teuren aufzusteigen. Wenn die grofden Absatzmarkte in den Industrielandern ihren Bedarf
selbst mit unter dem Strich glinstigerem Wasserstoff decken kdnnen, wird hier fir diese Lander
nur schwer Geld zu verdienen sein. Zudem konnten avisierte Zertifizierungen fur ,grinen”
Wasserstoff wie die RED llI- Direktive und der Carbon Border Adjustment Mechanism (CBAM)

313 vgl. Jens et al., (2021).
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der EU, Wasserstoff aus dem aulereuropaischen Ausland weiter verteuern. Der Transport
von Wasserstoff aus dem auflereuropaischen Ausland kann dann nur gegen den innereuro-
paischen bestehen, wenn die Produktionskosten weiter fallen und der Transport bzw. die Lo-
gistik gleichzeitig guinstiger wird. Hierfur ist laut IRENA weiterer Technologietransfer in 6kono-
misch schwachere potenzielle Exportlander nétig sowie die massive Férderung von Infrastruk-
turprojekten (siehe Kapitel 2.6), die Ausbildung lokaler Arbeitskrafte und der Zugang zu Finan-

zierungsquellen. '

314 Vgl. International Renewable Energy Agency, (2022).



