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1 Zusammenfassung 

1.1 Ausgangslage 

Am 25. März 2015 reichte Kantonsrat Stefan Leuthold beim Grossen Rat den Antrag „Power-

to-Gas: Innovative Speicherlösung für Ökostrom“ ein. Der Antrag wurde am 20. April 2016 im 

Grossen Rat behandelt und für erheblich erklärt. Das Departement für Inneres und Volks-

wirtschaft wurde daraufhin vom Regierungsrat beauftragt, eine Machbarkeitsstudie zu erar-

beiten, wie im Kanton Thurgau die Technologien zur Umwandlung von Ökostrom zu Was-

serstoff oder Methan zwecks Einspeisung in das Erdgasnetz bzw. die Umwandlung von 

Ökostrom zu Benzin- oder Dieselersatz unterstützt werden können. Mit der Erarbeitung der 

Machbarkeitsstudie wurde die Firma eicher+pauli AG, Planer für Energie- und Gebäudetech-

nik, Bern, beauftragt. Für den Einbezug von zusätzlichem Knowhow wurden Vertreter aus 

diversen Verbänden, Branchen und Ämtern zur Mitarbeit in einer Arbeitsgruppe unter Leitung 

der Abteilung Energie eingebunden. 

1.2 Technologien, Effizienz, Wirtschaftlichkeit und Potential 

Speichertechnologien und deren Anwendung 

In der vorliegenden Studie wurden die folgenden Speichertechnologien untersucht und die 

Möglichkeiten zur Nutzung und zum Entwicklungspotential abgeschätzt. 

 Power-to-Gas (Wasserstoff und Methan) 

 Power-to-Liquid (Methanol) 

 Batterien 

 Power-to-Heat (Wärmespeicherung) 

Diese Speichertechnologien können für verschiedene Zwecke eingesetzt werden. 

Stromspeicherung: Eine momentane Überproduktion von erneuerbarer Elektrizität 

wird in eine andere Energieform umgewandelt und zu einem späteren Zeitpunkt, 

wenn der Strombedarf das Angebot übersteigt, wieder in Elektrizität umgewandelt.  

Substitutionsspeicherung: Elektrizität wird in eine andere Energieform umgewan-

delt und nach einer Zwischenspeicherung verwendet, um zu einem späteren Zeit-

punkt fossile oder elektrische Energie im Wärme- oder Verkehrssektor zu substituie-

ren.  

Netzentlastungsspeicherung: Energiespeicher werden für die Entlastung des 

elektrischen Netzes eingesetzt. Dies erfolgt durch die Speicherung der Elektrizitäts-

produktion in Zeiten hoher Netzbelastung und Rückgabe in den gleichen Netzab-

schnitt in Zeiten geringerer Netzbelastung. Eine vergleichbare Wirkung hat das ta-

geszeitliche Verschieben von elektrischen Lasten (Lastmanagement). 
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Power-to-Gas und Power-to-Liquid 

Diese Technologien weisen folgende Eigenschaften auf: 

 Die Effizienz ist gering. Bei der Stromspeicherung gehen 70 bis 80 % und bei der 

Substitutionsspeicherung 40 bis 60 % der ursprünglich vorhandenen Elektrizität verlo-

ren. Eine Verbesserung der Effizienz ist mit den aktuellen Technologien zwar noch 

möglich, aus physikalisch chemischen Gründen, jedoch nur in relativ geringem Um-

fang.  

 Die Speicherkosten sind sehr hoch und die Speichertechnologien noch weit von der 

Wirtschaftlichkeit entfernt. Es ist nicht absehbar, dass mit den heute verwendeten 

Technologien eine solche je erreicht werden kann. Die Wirtschaftlichkeit von Power-

to-Gas und Power-to-Liquid verschlechtert sich infolge der geringen Effizienz stark 

wenn die heute sehr tiefen Strompreise wieder ansteigen. 

 Für die Anwendung im Mobilitätsbereich gelten die gleichen Bemerkungen. Zusätzlich 

kommt dazu, dass diese Anwendungen bei der Schwerverkehrsabgabe (LSV) und bei 

der Mineralölsteuer entlastet werden, was bei einer breiten Anwendung nicht mehr 

erwartet werden kann.  

 Power-to-Gas und Power-to-Liquid weisen von der Effizienz und den Kosten her be-

trachtet kein Anwendungspotential im Kanton Thurgau auf. Im Sinne der Aufgaben-

stellung wurde dennoch das technische Potential ermittelt. Dieses hängt stark von 

den Betriebsstunden des Speichers und vom Zweck der Energiespeicherung ab. Bei 

der Stromspeicherung ergibt sich für Power-to-Gas ein maximales Speicherpotential 

von 55 GWh/a bei 4’000 Betriebsstunden pro Jahr. Das Speicherpotential erreicht 

damit maximal 3.3 % des jährlichen Stromverbrauchs im Kanton Thurgau von 1’642 

GWh. Bei der Substitutionsspeicherung beträgt das Potential von Power-to-Gas 104 

GWh/a, was einem Anteil von ca. 3.5% des Brennstoffbedarfs des Kantons Thurgau 

im Jahr 2015 entspricht. Das Potential von Power-to-Liquid beträgt 13 GWh/a und 

entspricht damit ca. 0.7% des Treibstoffverbrauchs des Kantons Thurgau im Jahr 

2015.  

Batterien 

Batterien weisen sehr hohe Wirkungsgrade von bis zu 95 % auf und gehören damit zu den 

effizientesten Energiespeichern überhaupt.  

Der Hauptnachteil bei stationären Anwendungen liegt bei den Speicherkosten, welche heute 

im Bereich von 30 Rp. /kWh liegen und gemäss Experten bis 2025 unter 20 Rp. /kWh sinken 

sollen [9]. 

Im Mobilitätsbereich liegt der Hauptnachteil in der tiefen spezifischen Speicherkapazität von 

heute etwa 180 Wh/kg. Dies führt zu einem hohen Gewicht für hohe Reichweiten. Ein Mittel-

klasse Elektro-PKW benötigt für eine Reichweite von 500 km Batterien mit einem Gesamt-

gewicht von etwa 420 kg. Der grosse Vorteil der Elektromobilität besteht in der Effizienz. Ein 

Elektrofahrzeug der Mittelklasse benötigt ca. 15 kWh Elektrizität auf 100 km. Im Vergleich 

dazu verursacht ein identisches, effizientes Fahrzeug, welches mit aus Elektrizität, Wasser 

und CO2 hergestelltem Methan betrieben wird, einen Elektrizitätsverbrauch von ca. 80 kWh 

pro 100 km. Bei Methanol als Treibstoff wären es etwa 100 kWh pro 100 km. 

Der Vorteil der Batterien liegt auch darin, dass sie nicht primär zu Energiespeicherzwecken, 

sondern für die Erhöhung des Eigenverbrauchsanteils von Gebäuden mit Photovoltaikanla-
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gen installiert werden. Damit kann das Speicherpotential dieser Batterien grundsätzlich auch 

für Stromspeicherzwecke und für die Netzentlastungsspeicherung verwendet werden. 

Das Speicherpotential beträgt bei der Stromspeicherung 150 GWh/a, respektive 9.1 % des 

Stromverbrauchs des Kantons Thurgau. Darin sind Grossbatterien in den Unterwerken der 

EKT noch nicht inbegriffen. Deren Potential und Wirtschaftlichkeit wird EKT zu einem späte-

ren Zeitpunkt mittels Netzberechnungen ermitteln. 

Das weitere Entwicklungspotential wird insgesamt als gross betrachtet. Als Beispiel für die 

vielen laufenden Forschungs- und Entwicklungsarbeiten wird hier die Firma Bosch zitiert, 

welche eine Verdoppelung der spezifischen Speicherkapazität bis 2020 in Aussicht stellt 

[30]. 

Power-to-Heat 

Durch den Bau von Kernkraftwerken entstand in der Schweiz ein grosses, nächtliches Über-

angebot an Elektrizität. Mittels günstigem Nachtstrom für Wärmeanwendungen wurde der 

Einbau von Elektrowassererwärmern und Elektrospeicherheizungen stark gefördert. Die 

Elektrospeicherheizungen müssen aus Effizienzgründen sobald wie möglich ersetzt werden 

und kommen daher für eine Energiespeicherung nicht in Frage. Die Elektrowassererwärmer 

(Boiler) können jedoch zur Netzentlastung kurzfristig und mit sehr geringem Zusatzaufwand 

während den Produktionsspitzen von Photovoltaikanlagen über Mittag aufgeladen werden. 

Mittel- bis längerfristig werden Wärmepumpen die Elektrowassererwärmer und Elektrohei-

zungen ersetzen. Dann stehen folgende thermische Speicher für Power-to-Heat in grossem 

Ausmass zur Verfügung: 

 Warmwasserspeicher in Haushalten, im Dienstleistungs- und Sportbereich sowie in 

Gewerbe und Industrie 

 Wärmespeicherkapazität von Gebäuden 

 Wärmespeicher  

 Kältespeicher im Dienstleistungs-, Gewerbe- und Industriebereich 

Die Umwandlung von Elektrizität in Wärme mittels Wärmepumpen ist hocheffizient, aus einer 

kWh Elektrizität können unter Nutzung von Umweltwärme bis zu fünf kWh Wärme erzeugt 

werden. Die Kosten für die Wärme- bzw. Kältespeicherung liegen zwischen 0.5 und 2 Rp. 

/kWh und sind daher sehr gering. Power-to-Heat ist daher eine exzellente Möglichkeit zur 

Entlastung des elektrischen Netzes und zur Substitution fossiler Energieträger im Gebäu-

debereich. 

Das Potential von Power-to-Heat bei der Netzentlastungsspeicherung liegt bei 200 GWh/a, 

respektive bei 12 % des jährlichen Stromverbrauchs im Kanton Thurgau. 

Offenheit gegenüber zukünftigen Entwicklungen

Die Ergebnisse zeigen, dass im Bereich der Energiespeicherung, ausser bei Power-to-Heat, 

noch wesentliche Entwicklungen bei der Effizienz und der Wirtschaftlichkeit für eine breite 

Anwendung notwendig sind. Dazu braucht es einerseits eine offene Haltung gegenüber den 

Möglichkeiten solcher Entwicklungen, andererseits darf aber keine unrealistische Erwar-

tungshaltung auftreten, wenn Effizienz oder Wirtschaftlichkeit so gering sind, dass ein effizi-

enter und wirtschaftlicher Einsatz auch längerfristig nicht absehbar ist.  
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1.3 Elektrisches Netz und Energiespeicherung 

Die mittel- bis längerfristige Notwendigkeit des Einsatzes von Speichertechnologien wird viel-

fach mit einem nicht ausreichenden elektrischen Netz und fehlenden Energiespeichern be-

gründet. Anhand bestehender Studien wurde geklärt, ob für die Umsetzung des Szenariums 

„Neue Energiepolitik“ der Energieperspektiven 2050 Probleme im elektrischen Netz zu er-

warten sind und wie diese am kostengünstigsten zu bewältigen wären. Es ergaben sich fol-

gende Ergebnisse: 

 Es besteht nur ein geringer Anpassungsbedarf an der Elektrizitätsversorgungsstruktur 

der Schweiz und des Kantons Thurgau aufgrund der Umsetzung der Energiestrategie 

2050 gemäss Szenarium „Neue Energiepolitik“ der Energieperspektiven 2050. Die 

hauptsächlichen Treiber für den zukünftigen Netzausbau sind der Einsatz von Gross-

kraftwerken und die internationalen Stromflüsse. 

 Die bis 2050 notwendigen Anpassungen im Stromnetz konzentrieren sich im Wesent-

lichen auf die Netzebenen 5, 6, 7 in den ländlichen Verteilnetzen. 

 Für die Anpassungen kommen aus Kostengründen überwiegend Abregelungen von 

Spitzenleistung gegen Vergütung, Blindleistungsmanagement bei der Einspeisung, 

Massnahmen am Netz und Lastmanagement in Frage. Diese Massnahmen führen 

auch langfristig zu tieferen Kosten als der Einsatz von Power-to-Gas, Batterien oder 

andern Energiespeichern. 

 Gemäss Grundlagenbericht "Stromnetze Thurgau" muss in ländlichen Gebieten bis 

ins Jahr 2050 mit Investitionen von CHF 160 bis 240 Mio. für Netzverstärkungen ge-

rechnet werden. Diese werden gemäss Bericht zum grossen Teil von den Eigentü-

mern der Anlagen und von Swissgrid getragen. 

 Die Nutzung von Energiespeichern ist nur dann kostenmässig akzeptabel, wenn die 

Speicher aus anderen Gründen installiert werden und für Energiespeicherzwecke 

kostengünstig mitbenutzt werden können. Einige Beispiele sind: 

 Batterien für die Erhöhung der Deckung des Eigenbedarfs in Gebäuden mit So-

larstromanlagen sowie Grossbatterien für die Bereitstellung von Primärregelleis-

tung 

 Batterien in Elektrofahrzeugen 

 Warmwasserspeicher, thermische Masse von Gebäuden  

1.4 Prioritäten und Handlungsmöglichkeiten 

Prioritätenliste 

Aufgrund der durchgeführten Abklärungen haben sich folgende Prioritäten im Bereich der 

Energiespeicherung im Kanton Thurgau ergeben:  

Effizient und kostengünstig 

 Nutzung bestehender thermischer Speicher bei der Wassererwärmung, Raumhei-

zung und Kälteerzeugung für die Netzentlastungs- und Substitutionsspeicherung.  

Potential 200 GWh/a, respektive 12 % des Jahresstromverbrauchs im Kanton Thur-

gau 
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 Strom- und Netzentlastungsspeicherung mit Batterien in PV-Anlagen und mittelfristig 

in Elektrofahrzeugen. Potential 150 GWh/a, respektive 9 % des Jahresstromver-

brauchs im Kanton Thurgau 

Effizient 

 Substitutionsspeicherung mit Batterien durch vermehrten Einsatz von Elektrizität im 

öffentlichen Verkehr, Gemeindefahrzeugen, Personen- und Lieferwagen 

Ineffizient und teuer 

 Power-to-Methanol und Verwendung im Mobilitätssektor: Max. Substitutionspotential 

Treibstoffe 13 GWh/a 

 Power-to-Wasserstoff: Max. Substitutionspotential fossile Brennstoffe 0.9 GWh/a; 

max. Stromspeicherpotential 1.1 GWh/a 

 Power-to-Methan: Max. Substitutionspotental fossile Brennstoffe 36.9 GWh/a; 

max. Stromspeicherpotential 53.6 GWh/a 

 Power-to-Methan in der Industrie: Max. Substitutionspotential Erdgas 66 GWh/a 

Handlungsmöglichkeiten 

Aufgrund der Prioritätenliste ergeben sich folgende Handlungsmöglichkeiten durch die  

Öffentliche Hand und die Energieversorger: 

Öffentliche Hand 

 Schaffen von guten Rahmenbedingungen für die Nutzung von elektrischen Wärme-

pumpen, PV Anlagen und Elektrofahrzeugen in der kantonalen und kommunalen Ge-

setzgebung. 

 Beschaffung von Elektrofahrzeugen bei allen öffentlichen Betrieben, sobald zuverläs-

sige und funktionale Angebote vorliegen (zum Beispiel Kommunalfahrzeuge, Auto-

busse und PKW’s). 

 Es wird vorgeschlagen zu prüfen, ob eine, allenfalls erhöhte, Förderung von Spei-

cherbatterien in Solarstromanlagen mit der Auflage verbunden werden soll, dass die 

Batterien auch der Netzentlastung zu dienen haben. 

 Prüfung eines Beratungsangebotes im Bereich Solarstromanlagen /Batteriespeicher/ 

Elektromobilität und Netze in Zusammenarbeit mit den EVU. 

Energieversorger 

In Bezug auf die mögliche volle Öffnung des Strommarktes ist die Stärkung der Kundenbin-
dung sehr wichtig. Die Produktion von Elektrizität wird vermehrt dezentral erfolgen und die 
Tarife werden dynamischer. Dies gibt den Elektrizitätsversorgern, welche direkt Endkunden 
beliefern, Chancen für eine engere Zusammenarbeit, welche auch die Kundenbindung stär-
ken wird. Konkret ergeben sich folgende Möglichkeiten: 

 Einsatz von Smart Metering. 

 Lastmanagement durch Steuerung von elektrischen Wärmepumpen für die Raumhei-
zung und Warmwasserbereitstellung unter Ausnutzung der vorhandenen thermischen 
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Speicher und von Wettervorhersagen. Sicherstellung eines optimalen Betriebes und 
rasches Eingreifen bei Störungen. 

 Virtueller Zusammenschluss dieser Anlagen um das Netz zu entlasten, Tertiärregel-
leistung anzubieten und kostengünstiger am Strommarkt einzukaufen. 

 Verstärkung der Aktivitäten für die Installation und/oder den Betrieb von Solarstrom-
anlagen zusammen mit Batterien. Nutzung der freien Batteriespeicherkapazität von 
Elektrofahrzeugen in Zusammenarbeit mit den Kunden, zum Beispiel über eine App, 
mit welcher der Kunde per Smartphone die benötigte Restspeicherkapazität am Ta-
gesanfang eingeben kann. 

 Installation von Ladestationen für Elektrofahrzeuge im Versorgungsgebiet. 

 Prüfung des Einsatzes von Netzbatterien für die Bereitstellung von Regelenergie. 

 Verstärkte Zusammenarbeit mit den dezentralen Stromkonsumenten und  
-Produzenten. Einsatz des Potentials der Digitalisierung an der Schnittstelle Netzbe-
treiber/Konsumenten/dezentrale Produzenten.Zusammenarbeit mit spezialisierten 
Arbeitsgruppen in Hoch- und Fachhochschulen im Bereich Smart-Grids, Smart-
Home-Netze und Energiespeicherung. Zum Beispiel analog der strategischen Initiati-
ve «Energie Chance» der FHNW [31]. 
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2 Ausgangslage, Gegenstand und Zielsetzung 

2.1 Ausgangslage 

Am 25. März 2015 reichte Kantonsrat Stefan Leuthold beim Grossen Rat den Antrag gemäss 

Paragraph 52 GOGR „Power-to-Gas: Innovative Speicherlösung für Ökostrom“ ein. Der An-

trag wurde am 20. April 2016 im Grossen Rat behandelt und für erheblich erklärt. Das Depar-

tement für Inneres und Volkswirtschaft wurde daraufhin vom Regierungsrat beauftragt, eine 

Machbarkeitsstudie zu erarbeiten, wie im Kanton Thurgau die Technologien zur Umwand-

lung von Ökostrom zu Wasserstoff oder Methan zwecks Einspeisung in das Erdgasnetz 

(Power-to-Gas) bzw. die Umwandlung von Ökostrom zu Benzin- oder Dieselersatz (Power-

to-Liquid) unterstützt werden können. Mit der Erarbeitung der Machbarkeitsstudie wurde die 

Firma eicher+pauli AG, Planer für Energie- und Gebäudetechnik, Bern, beauftragt. Für den 

Einbezug von zusätzlichem Knowhow wurden Vertreter aus diversen Verbänden, Branchen 
und Ämtern zur Mitarbeit in einer Arbeitsgruppe unter Leitung der Abteilung Energie einge-

bunden. 

2.2 Zielsetzung 

Mit dem Projekt werden folgende Ziele verfolgt: 

1. Es soll eine Machbarkeitsstudie erstellt werden, wie im Kanton Thurgau die Technologien 

zur Umwandlung von Ökostrom zu Wasserstoff oder Methan zwecks Einspeisung ins 

Erdgasnetz (Power-to-Gas) bzw. die Umwandlung von Ökostrom zu Benzin- oder Die-

selersatz (Power-to-Liquid) unterstützt werden können. 

2. Der Bedarf von Energie im Kanton Thurgau ist auf Basis der Energiestrategie 2050 des 

Bundes abzuschätzen und daraus der Energiespeicherbedarf bzw. die Dimension einer 

gegebenenfalls erforderlichen Netzentlastung unter Berücksichtigung der dezentralen Ei-

genproduktion und des dezentralen Eigenverbrauchs abzuleiten. 

3. Power-to-Gas bzw. Power-to-Liquid ist mit weiteren, geeigneten Energiespeicher-

Technologien und mit Massnahmen zur Netzentlastung unter Berücksichtigung von Wir-

kungsgraden, Wirtschaftlichkeit und Speicherkapazität sowie den idealen Thurgau Stand-

ortanforderungen zu vergleichen und zu beurteilen. In dem Zusammenhang ist die Spei-

cherkapazität des Gasnetzes abzuschätzen. 

4. Standorte im Kanton Thurgau, in welchen aufgrund der erwarteten Entwicklung mittel- bis 

langfristig Energiespeicher eingesetzt werden können, sollen ermittelt und Vorschläge für 

die einzusetzenden Technologien erarbeitet werden. Die Ergebnisse sollen auf Basis der 

heutigen und der längerfristigen Wirtschaftlichkeit, der Standortbedingungen sowie der  

Effizienz der Technologien priorisiert werden. 

5. Synergien und Beteiligungsmöglichkeiten an Energiespeicheranlagen im In- und Ausland 

sollen geprüft werden. 

6. Massnahmen zur Unterstützung von Power-to-Gas bzw. Power-to-Liquid inklusive den 

erforderlichen Kosten sollen aufgezeigt werden. 
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3 Elektrizitätsversorgung und Speicherbedarf  

3.1 Die schweizerische Elektrizitätsversorgung 

Das folgende Bild aus www.strom.ch des Verbandes Schweizerischer Elektrizitätsunterneh-

men (VSE) zeigt den grundsätzlichen Aufbau des schweizerischen Elektrizitätsnetzes. 

Es ist gegliedert in die Netzebenen 1 bis 7, wobei die ungeraden Zahlen Transportnetze und 

die geraden Zahlen die Spannungstransformierung bezeichnen. Die Übertragungsnetze der 

Netzebene 1 dienen der Einspeisung der Stromproduktion aus den grossen Wasser- und 

Kernkraftwerken in das Schweizer Netz sowie dem grenzüberschreitenden Stromtransport. 

In Netzebene 1 angeschlossen sind die grossen Speicherkapazitäten der Schweiz, die Spei-

cherseen und die Pumpspeicher. 

Grössere Flusskraftwerke speisen in Netzebene 3 ein. Die Einspeisung von Strom aus PV, 

Wind- und kleineren Wasserkraftanlagen sowie Biomassekraftwerken erfolgt in den Netz-

ebenen 5 und 7. 
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3.2 Einflussfaktoren für den Speicherbedarf 

Einflussfaktoren für den Speicherbedarf, Quelle: [7] 

Ein potentieller Speicherbedarf entsteht dadurch, dass zu gewissen Zeiten in gewissen Netz-

teilen ein Überangebot an Elektrizität vorhanden ist. Durch eine Umwandlung und eine Spei-

cherung in eine andere Energieform lässt sich das Überangebot lokal eliminieren und kann in 

Zeiten mit einem Unterangebot wieder diesem Netzteil zugeführt werden.  

Nebst dieser Energiespeicherung im betroffenen Netzteil bestehen jedoch noch andere Mög-

lichkeiten um das momentane Überangebot auszugleichen. Zum Beispiel kann das lokale 

Überangebot in andere Netzteile mit einem Unterangebot oder in bereits vorhandene Spei-

cher weitergeleitet werden.  

Möglich ist auch, dass das momentane Überangebot durch eine Abregelung eines Teils der 

Produktion oder durch die Verschiebung elektrischer Verbrauchslasten (Lastmanagement) in 

Zeiten eines Überangebotes eliminiert wird. Dies bedeutet, dass mit zunehmendem Ausbau-

grad von PV und Wind nicht notwendigerweise zusätzliche Energiespeicher installiert werden 

müssen. Möglicherweise sind andere Massnahmen oder eine andere zeitliche Nutzung be-

reits bestehender Speichermöglichkeiten kostengünstiger. 

3.3 Speichersystematik 

Im Rahmen dieser Studie werden die verschiedenen Speicheranwendungen wie folgt struk-

turiert: 

Stromspeicherung: Eine momentane Überproduktion von erneuerbarer Elektrizität 

wird in eine andere Energieform umgewandelt und zu einem späteren Zeitpunkt, 

wenn der Strombedarf das Angebot übersteigt, wieder in Elektrizität umgewandelt.  
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Substitutionsspeicherung: Elektrizität wird in eine andere Energieform umgewan-

delt und nach einer Zwischenspeicherung verwendet, um in einem späteren Zeitpunkt 

fossile oder elektrische Energie im Wärme- oder Verkehrssektor zu substituieren.  

Netzentlastungsspeicherung: Energiespeicher werden für die Entlastung des 

elektrischen Netzes eingesetzt. Dies erfolgt durch die Speicherung der Elektrizitäts-

produktion in Zeiten hoher Netzbelastung und Rückgabe in den gleichen Netzab-

schnitt in Zeiten geringerer Netzbelastung. Eine vergleichbare Wirkung hat das ta-

geszeitliche Verschieben von elektrischen Lasten (Lastmanagement). 

3.4 Rechtliche Rahmenbedingungen  

Energiegesetze 

Auf gesamtschweizerischer Ebene gibt das neue Energiegesetz und die dazugehörige Ver-

ordnung ab 1.1.2018 den neuen Rahmen. Die Abgabe für die kostendeckende Einspeise-

vergütung (KEV) und die Unterstützung der Grosswasserkraft wird damit auf 2.3 Rp. /kWh 

erhöht. Die Möglichkeit der Anmeldung von Anlagen für die KEV wird zeitlich stark be-

schränkt. Kleine Photovoltaikanlagen erhalten keine KEV mehr, sondern eine Einmalvergü-

tung. Es ist offen, wie sich diese Beschränkung auf den Ausbau der erneuerbaren Strompro-

duktion in der Schweiz auswirken wird. Die Möglichkeiten des Eigenverbrauchs werden er-

weitert. Vermieter als Eigentümer einer PV Anlage auf dem Mietobjekt können sich selbst 

und ihre Mieter beliefern. Grundeigentümer und Endverbraucher können sich am Ort der 

Produktion zusammenschliessen und eine einzige Messstelle gegenüber dem Netzbetreiber 

haben. Heute werden die Netzentgelte meist in Rp. /kWh in Rechnung gestellt. Würden die-

se jedoch, wie früher teilweise üblich, in Fr. /kW Bezugsleistung abgerechnet werden, wür-

den für den Eigenverbrauch nur die Arbeitstarife gelten, was einer deutlichen Reduktion von 

teilweise bis zu 50 % gleichkäme. Damit wäre die wirtschaftliche Attraktivität einer Erhöhung 

des Eigenverbrauchsanteils mittels Batterien nicht mehr vorhanden. 

Im schweizerischen und thurgauischen Energiegesetz wird dem effizienten Einsatz von 

Energie ein hoher Stellenwert eingeräumt. Dies gilt auch für den Bereich der Energiespei-

cherung. Dies bedeutet, dass effiziente Speicherverfahren den Vorzug vor ineffizienten er-

halten müssen, wenn die Kosten vergleichbar sind. 

CO2 Gesetz 

Das aktuell gültige CO2 Gesetz wird für die Zeit nach 2020 überarbeitet werden müssen. Um 

die Ziele des von der Schweiz ratifizierten Klimaabkommens von Paris einzuhalten werden 

die Anstrengungen für die Einsparung von CO2 gegenüber heute weiter verstärkt werden 

müssen. Auf die Stromproduktion aus erneuerbaren Energien wird dies voraussichtlich kei-

nen direkten Einfluss haben. Hingegen wird der Druck auf den Ersatz fossiler- durch erneu-

erbare Energieträger im Gebäude- und Mobilitätsbereich weiter zunehmen. 
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4 Speichertechnologien, Effizienz und Wirtschaftlichkeit  

4.1 Speicherarten 

Die obenstehende Abbildung aus [7] zeigt die möglichen Energiespeicher, klassifiziert nach 

ihrem Funktionsprinzip. 

Für die vorliegende Studie im Kanton Thurgau kommen lediglich Power-to-Gas, Power-to-

Liquid, Batterien und Wärmespeicher in Frage. Rein elektrische Energiespeicher weisen ein 

viel zu geringes Speichervermögen für die praktische Energiespeicherung auf und werden 

hier daher nicht betrachtet. 

Power-to-Chemicals, das heisst die Umwandlung von Elektrizität in chemische Grundstoffe, 

sind nicht Thema dieser Studie. 

Für Druckluftspeicher fehlen in der Schweiz geeignete Kavernen und Schwungmassenspei-

cher sind nur lokal für die Anwendung von unterbruchlosen Stromversorgungen, zum Bei-

spiel von Rechenzentren, interessant. 
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4.2 Speicherkapazität und Speicherdauer 

Das folgende Bild aus [7] zeigt die Anwendungsbereiche unterschiedlicher Energiespeicher-

technologien, geordnet nach Speicherkapazität und Speicherdauer für Deutschland. 

In der Schweiz bilden die Speicherseen und die Pumpspeicherwerke das Rückgrat der 

Energiespeicherung im Elektrizitätsbereich. Die Speicherseen werden als Langzeitspeicher 

eingesetzt, die Pumpspeicherwerke sind typischerweise Tagesspeicher.  

Power-to-Gas wird in Deutschland als Langzeitspeicher betrachtet. Dies kommt daher, dass 

in Deutschland grosse unterirdische Porenspeicher oder Kavernen mit grosser Speicherka-

pazität für Methan vorhanden sind. Solche Grossspeicher für Methan fehlen in der Schweiz. 

Die Speicherkapazität des Erdgasnetzes und der vorhandenen Röhrenspeicher ist einerseits 

für die Langzeitspeicherung zu gering und wird heute andererseits bereits für die Deckung 

des mit der Aussentemperatur schwankenden Bedarfs für Raumheizung und für die wirt-

schaftliche Optimierung des Gaseinkaufs verwendet. Power-to-Gas ist daher in der Schweiz 

ein Kurzzeitspeicher.  

Erdgas Ostschweiz (EGO) macht bezüglich ihres Erdgasnetzes folgende Angaben: 

 Die kurzfristige Speicherkapazität des Transportnetzes der EGO, resultierend aus der 

Differenz des üblichen und des maximalen Betriebsdruckes, ist > 16 GWh/d. Die  

minimale Schluckfähigkeit (kleinster Tagesverbrauch) beträgt 6 GWh/d. 

 Gemäss einer Studie von Prognos zur Energiestrategie 2050, wird der Anteil von 

Erdgas/Biogas zu diesem Zeitpunkt bei etwa 50 bis 70 % des heutigen Verbrauchs 

liegen. Ein Rückbau der Transportnetze steht demnach bis auf Weiteres nicht zur 

Diskussion. 
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4.3 Power-to-Gas 

Bei Power-to-Gas werden zwei Hauptbereiche unterschieden: die Erzeugung von Wasser-

stoff aus Wasser und die Produktion von Methan aus Wasser und CO2. 

Power-to-Wasserstoff PTH

In einem Elektrolyseur werden aus Wasser und Strom Wasserstoff und Sauerstoff erzeugt.  

Power-to-Methan PHM

Das aus PTH gewonnene H2 wird mit CO2 in Methan und Wärme umgewandelt. 

Der Wasserstoff oder das Methan können zwischengespeichert und zu einem späteren Zeit-

punkt wieder in Elektrizität umgewandelt werden. Bei diesem Vorgehen handelt es sich um 

Stromspeicherung. Ein momentanes Überangebot von Elektrizität wird in einer anderen 

Energieform zwischengespeichert und später wieder in Elektrizität umgewandelt. 

Falls eine Rückumwandlung in elektrische Energie nicht erfolgt und das Gas im Wärme- oder 

Verkehrssektor eingesetzt wird, handelt es sich um eine Substitutionsspeicherung (Substitu-

tion von fossilen Energieträgern im Wärme- und Verkehrssektor durch Elektrizität). 

Das folgende Bild aus [11] zeigt die Prozessgesamtsicht. Aus einem momentanen Überan-

gebot von Elektrizität aus erneuerbarer Energie wird Wasserstoff erzeugt und anschliessend 

in einem H2-Tank gespeichert oder in das Erdgasnetz abgegeben. Die heute zulässige Was-

serstoffbeimengung beträgt Volumen 2 %.  

Für die Methanerzeugung wird Wasserstoff und CO2 zu Methan umgewandelt und in das 

Erdgasnetz abgegeben. (Reaktion: 4H2+CO2 --> CH4+2H2O) 

Zu einem späteren Zeitpunkt kann das Methan in einem Kraftwerk wieder verstromt oder 

alternativ im Wärme- oder Verkehrsbereich eingesetzt werden. 
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Prozessübersicht 

© Treibhausgasneutrales Deutschland, Umweltbundesamt Deutschland, Juli 2015 

Prozesskette und Wirkungsgrade von Power-to-Gas 

Das folgende Bild aus [12] zeigt die Wirkungskette von Power-to-Wasserstoff und Power-to-

Methan: 

© Power-to-Gas in Schaffhausen, SH Power, August 2015 

Die Erzeugung von Wasserstoff aus Elektrizität weist mit heute verwendeten Elektrolyseuren 

einen energetischen Wirkungsgrad (Brennwert H2/Strombedarf) von ca. 70 % auf. Bezogen 

auf den Heizwert beträgt der Wirkungsgrad ca. 60 %. Zusätzlich entsteht Abwärme, die ge-

nutzt werden kann, sofern um den Standort der Elektrolyse ein Wärmebedarf auf einem ge-

eigneten Temperaturniveau vorhanden ist. Da die Wasserstofferzeugung zur Einsparung der 

Netzkosten direkt in einem Kraftwerk erfolgen muss, wird die entstehende Wärme meist nur 

extern genutzt werden können.  

Der Wasserstoff muss zwischengespeichert werden. Der Druck der Zwischenspeicherung 

hängt von der anschliessenden Nutzung ab. Für die Kompression können hocheffiziente 

Ionenkompressoren eingesetzt werden, die nahezu isotherm komprimieren. Laut Angaben 
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der Hersteller solcher Anlagen liegt der Verbrauch bei Verdichtung von 7 auf 950 bar bei 2.7 

kWh/kg Wasserstoff. Wasserstoff weist einen Brennwert von 33.3 kWh/kg auf. Dies bedeutet 

einen Energieverlust von 8 % bezogen auf den Brennwert des Wasserstoffes. Bei einer 

Kompression von 30 auf 200 bar ergibt sich ein Stromverbrauch von rund 1.0 kWh/kg oder 

ein Verlust von ca. 3 %. 

Ein zusätzlicher Energiebedarf ergibt sich bei der CO2-Gewinnung. Besonders einfach ist die 

CO2-Abscheidung aus Klärgasen in ARA’s, da im Klärgas ein hoher CO2-Anteil vorhanden 

ist, der für eine Einspeisung des Methans aus dem Klärprozess in eine Erdgasleitung so-

wieso abgeschieden werden muss. Deutlich komplexer und aufwändiger ist das Abscheiden 

von CO2 aus Feuerungsanlagen oder aus der Atmosphäre. 

Power-to-Methan-to-Power 

Bei der Erzeugung von Methan in einer mittelgrossen Anlage ergibt sich in kommerziellen 

Anlagen ein energetischer Wirkungsgrad von ca. 56 % (Brennwert Methan/Strominput). Be-

zogen auf den Heizwert von Methan beträgt der Wirkungsgrad ca. 51 %. Die Rückverstro-

mung in einem mittelgrossen Blockheizkraftwerk mit einer elektrischen Leistung von 500 kW 

weist einen elektrischen Wirkungsgrad von ca. 38 % bezogen auf den Heizwert respektive 

35 % bezogen auf den Brennwert auf. Damit kann ein Wirkungsgrad Strom -> Methan -> 

Strom ohne Gasspeicherung, CO2-Abscheidung und Verluste im Gasnetz von knapp 20 % 

erreicht werden. Das bedeutet, dass etwas mehr als 80 % der ursprünglich vorhandenen 

Elektrizität verloren geht. 

Das folgende Flussbild zeigt die Wirkungsgrade der verschiedenen Schritte bezogen auf den 

Brennwert und den Gesamtwirkungsgrad Strom->Strom. 

Power-to-H2-to-Power 

Wird aus Strom Wasserstoff erzeugt, ergibt sich, bezogen auf den Brennwert von Wasser-

stoff, ein Wirkungsgrad von 70 %. Die Gasspeicherung weist einen Wirkungsgrad von ca. 97 

% auf. Die Umwandlung in einer Brennstoffzelle weist einen Wirkungsgrad von ca. 45  % 

bezogen auf den Brennwert resp. 53 % bezogen auf den Heizwert auf, so dass sich letztend-

lich ein Gesamtwirkungsgrad Strom->Wasserstoff->Strom von etwa 30 % ergibt.  
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Gaskosten von Power-to-Gas Anlagen bei Gasrückspeisung in das Erdgasnetz 

SH Power hat in ihrer Studie [12] „Power-to-Gas in Schaffhausen“ die Gestehungskosten für 

die Produktion von Wasserstoff beziehungsweise Methan an unterschiedlichen Standorten 

berechnet. Dabei wurde keine Rückverstromung durchgeführt, es handelt sich daher hier 

nicht um eine Energiespeicherung im eigentlichen Sinne, sondern um eine Substitutions-

technologie mit Zwischenspeicherung im Erdgasnetz. 

Die Annahmen zu den Investitionskosten stammen aus der Studie des Zentrums für solare 

Wasserstoffforschung Stuttgart (ZSW) und aus einem vergleichbaren Projekt in der Schweiz 

aus dem Jahr 2015. Je nach möglichem Standort wurde die Wärmenutzung als Erlös kalku-

liert. Eine stoffliche Verwertung des Sauerstoffs ist nicht berücksichtigt. Ebenso sind Grund-

stückskosten nicht berücksichtigt.  

Der Stromanschluss erfolgt in Netzebene 7 oder Netzebene 5.  

Als wesentliche Aufwendungen wurden berücksichtigt:  
 Strombezugskosten pauschal 4 Rp. /kWh ab Kraftwerk Schaffhausen KWS 

 Netznutzung laut Preisblatt SH POWER oder alternativ gänzlich von Netznutzungs-
entgelten befreit 

 Investitionskosten gemäss Angaben ZSW / SVGW bzw. eigenen Schätzungen 

 Vollwartungskosten gem. Angaben ZSW 

Als wesentliche Erlöse wurden berücksichtigt:  
 Wärmeerlöse. Die anfallende Komfortwärme wird nach Können und Vermögen an 

benachbarte Wohngebäude geliefert (Preis 5 Rp. /kWh)  

 Leistungspreis aus der Teilnahme am Regelenergiemarkt (negative Tertiärregelleis-
tung)  
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Es ergeben sich folgende Resultate: 

1‘500 Vollbetriebsstunden jährlich 

Die Gasgestehungskosten für Wasserstoff betragen bei 1‘500 Vollbetriebsstunden pro Jahr 

zwischen 30 und 50 Rp. /kWh und bei Methan 50 bis 70 Rp. /kWh. Der untere Wert gilt für 

einen Strombezug ohne Netzentgelt, der obere Wert für einen Bezug mit Netzentgelt. Dazu 

kommen Transportkosten zum Kunden und allenfalls Vertriebszuschläge. Das entstehende 

Gas ist Synthetik Natural Gas und kann im Falle einer Methanproduktion dem Biogas gleich-

gestellt werden, unter der Voraussetzung des Einsatzes erneuerbarer Elektrizität. Der Ein-

speisepreis für Biogas aus Abwasserreinigungsanlagen oder grösseren Biogasanlagen liegt 

bei ca. 10 Rp. /kWh. Die Erdgaspreise liegen in der Hälfte dieses Preises oder tiefer. Daraus 

wird ersichtlich, dass die Produktion von Wasserstoff oder Methan bei 1500 Vollbetriebs-

stunden, was langfristig etwa der Stundenzahl mit einem Überangebot aus erneuerbaren 

Energien entsprechen könnte, weit von der Wirtschaftlichkeit entfernt und daher nicht ver-

marktbar ist. 

5‘500 Vollbetriebsstunden pro Jahr 

Bei 5‘500 Jahresbetriebsstunden liegen die Gestehungskosten von Wasserstoff im Bereich 

von 10 bis 23 Rp. /kWh und jene von Methan im Bereich von 15 bis 29 Rp. /kWh. Dazu 

kommen Transportkosten und Vertriebszuschläge.  

Die tiefen Preise können erreicht werden, wenn kein Netzentgelt anfällt, was der Fall ist, 

wenn die Wasserstoff- oder Methanerzeugung direkt aus Elektrizität hergestellt wird, die in 

einem Kraftwerk produziert wird, ohne das externe elektrische Netz zu nutzen. Demgegen-

über enthalten die hohen Preise auch die Kosten für eine Netznutzung.  

Ohne Netzzuschlag sind die Kosten für die Rückspeisung von Wasserstoff etwa gleich hoch 

wie die Kosten von Biogas aus ARA’s und grossen Biogasanlagen. Die Produktion ohne 

Netzzuschlag bedingt die Aufstellung des Elektrolyseurs direkt im Kraftwerk. Für die Was-

serstoffrückspeisung muss ein Erdgasnetz in der Nähe sein.  

Effizienz und Kosten von Power-to-H2 mit Gasspeicherung in Druckbehältern 

Coop betreibt bei der Coop Mineralöl AG in Hunzenschwil die erste öffentliche Wasserstoff-

Tankstelle der Schweiz [25]+[26]. Das folgende Bild zeigt den Ablauf von der Wasserstoff-

produktion über den Transport zur Tankstelle bis zum Antrieb von Fahrzeugen: 

Die Firma H2 Energie AG betreibt im Wasserkraftwerk der Industriellen Betriebe Aarau einen 

PEM Elektrolyseur mit einer stündlichen Wasserstoffproduktion von 2.7 kg/h und einem 

Heizwert von 33.3 kWh/kg H2. Dafür wird eine elektrische Leistung von 174 kW benötigt. Der 
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Wirkungsgrad bezogen auf den Heizwert beträgt damit 51.7 %. Dies bedeutet, dass pro kg 

Wasserstoff 64.4 kWh (33.3/0.517) Elektrizität eingesetzt werden. 

Anschliessend wird der Wasserstoff von 30 auf 200 bar komprimiert und in die Tankstelle 

nach Hunzenschwil transportiert und dort in Grosstanks mit 50 bar abgefüllt. Dann erfolgt die 

Kompression auf 950 bar und die Speicherung in Hochdrucktanks bis sie mit 700 bar in den 

Drucktanks der Fahrzeuge gespeichert wird. Durch die Kompression von 30 auf 200 bar und 

von 50 auf 950 bar werden ca. 2 kWh/kg H2 benötigt. Der gesamte Strombedarf für die H2-

Produktion und Speicherung beträgt damit 66.4 kWh/kg (64.4 kWh für die Produktion und 2 

kWh für die Speicherung) und der Wirkungsgrad bezogen auf den Heizwert beträgt 50 % 

(33.3/66.4). 

Wasserstoffbetriebene LKW 

Coop betreibt den weltweit ersten Wasserstoff-LKW. Dieser besteht aus einem Elektro-LKW 

von Emoss/Ceekon und einer Brennstoffzelle von SwissHydrogen, welche den Wasserstoff 

in Elektrizität umwandelt und den Elektromotor antreibt. 

Coop gibt die Reichweite mit 375 bis 400 km und den H2-Verbrauch mit 7.5 bis 8.0 kg H2

respektive 249 kWh bis 266 kWh pro 100 km an. Der Stromverbrauch beträgt damit etwa 

500 bis 530 kWh pro 100 km. Da der Strom aus erneuerbarer Wasserkraft stammt, ist der 

Betrieb der Lastwagen weitgehend CO2-frei. 

Die Kosten pro kg Wasserstoff ab Tankstelle betragen aktuell 10 Fr. pro kg respektive 30 Rp. 

/kWh, was etwa 3 Franken pro Liter Diesel Treibstoff entspricht. Der Stromkostenanteil be-

trägt bei Stromkosten von 4 Rp. /kWh ca. 2.50 Fr. oder 25 %. Müsste Strom aus dem Netz 

bezogen werden, würden sich die Stromkosten etwa verdreifachen und der Preis für 1 kg 

Wasserstoff würde auf ca. 15 Fr. respektive 45 Rp. /kWh. ansteigen. Da Brennstoffzellen 

betriebene Fahrzeuge aktuell von der Mineralölsteuer und von der LSVA befreit sind und 

tiefere Wartungskosten aufweisen, ergibt ein vollständiger Betriebskostenvergleich heute 

einen Gleichstand mit konventionellen Diesel-Fahrzeugen. 

Coop rechnet in Zukunft mit substantiellen Kostensenkungen für den ganzen Prozess und 

die Fahrzeuge. Diese sind auch notwendig, beruht doch die Wirtschaftlichkeit heute darauf, 

dass die Elektrizität aus Wasserkraft infolge des Stromüberangebotes in Europa für 3 bis 4 

Rp. /kWh zur Verfügung steht und wasserstoffbetriebene LKW von der LSVA und der Mine-

ralölsteuer befreit sind. 

Der grosse Vorteil des H2-betriebenen LKW liegt in der Reichweite. Diese ist etwa doppelt so 

hoch wie diejenige des E-Lkw von Mercedes-Benz [16]. Für die gleiche Reichweite wie der 

H2-LKW von Coop, müsste der E-Lkw von Mercedes-Benz mit zusätzlichen Batterien mit 

einem Gewicht von ca. 1’000 kg ausgerüstet werden. 

Power-to-Liquid  

Bei Power-to-Liquid geht es um die Produktion eines flüssigen, chemischen Energieträgers, 

meist Methanol, aus Wasserstoff und CO2. Der Wasserstoff wird mittels Elektrolyse herge-

stellt. Interessante Standorte sind Kraftwerke, aus welchen direkt kostengünstige Elektrizität 

aus erneuerbaren Energien ohne Umweg über das elektrische Netz bezogen werden kann. 

Im Vordergrund stehen grosse Biogasanlagen, Wasserkraftwerke oder Kehrichtverbren-

nungsanlagen.  

In einem ersten Schritt wird aus erneuerbarer Elektrizität mittels Elektrolyse Wasserstoff er-

zeugt. Dieser Wasserstoff wird nach einer Zwischenspeicherung zusammen mit der benötig-

ten Menge CO2 verdichtet und dem Reaktor zugeführt und dort mittels eines Katalysators 

unter Wärmeabgabe in Methanol und Wasser umgesetzt. In einer anschliessenden Destilla-

tion wird das Methanol vom Wasser abgetrennt. 
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Das folgende Diagramm zeigt die Energie- und Massenbilanz für die Anwendung in einer 

Biogasanlage [27]: 

Die Elektrolyse produziert 77 kg H2 pro Stunde. Davon werden aber nur 33 kg/h kontinuier-

lich für die Methanolerzeugung benötigt. Dies hängt damit zusammen, dass in diesem Bei-

spiel während 2800 h/a kostengünstig die zukünftige erwartete Überproduktion erneuerbarer 

Elektrizität genutzt werden soll, während die Methanolsynthese aus Kostengründen mög-

lichst viele jährliche Betriebsstunden aufweisen soll. Gemäss obigem Flussbild ergeben sich 

77/33*2800 = 6533 h/a für die Methanolsynthese. 

Energetisch ergibt sich folgende Bilanz: 

Stündlich werden 178 kg Methanol erzeugt. Bei einem Heizwert von 5.5 kWh/kg beträgt da-

her der Heizwert des Methanols 979 kWh. Für die Elektrolyse von 33 kg Wasserstoff werden 

1’844 kWh Elektrizität benötigt (4302 kWh/77kg*33kg). Dazu kommt der Elektrizitätsver-

brauch für die Zwischenspeicherung von H2 und CO2 und die dreistufige Kompression im 

Umfang von 544 kWh (253kWh/77*33 + 43kWh + 393kWh) auf 178 kg Methanol. Der Elekt-

rizitätsverbrauch beträgt damit insgesamt 2’388 kWh. Der Strom-Wirkungsgrad der gesam-

ten Methanolsynthese beträgt damit 41 % (Heizwert Methanol geteilt durch den gesamten 

Stromverbrauch --> 979kWh/2388kWh). 

Im gesamten Prozess ergibt sich bei einer Methanolproduktion von 178 kg/h ein Wärme-

überschuss von 515 kWh und damit eine mittlere Leistung von 515 kW. Der Gesamtwir-

kungsgrad beträgt 62.5 %. Die Abwärme kann aber in einem Kraftwerk meist nicht vor Ort 

genutzt werden, da schon genügend Wärme zur Verfügung steht. Ob die Wärme genutzt 

werden kann, hängt dann damit zusammen, ob die Wärme in der näheren Umgebung abge-

setzt werden kann. 

Die Kosten pro Tonne Methanol werden in [27] für 2’800 Betriebsstunden der Elektrolyse und 

6’500 Betriebsstunden des Methanolreaktors mit 700 bis 1’400  entsprechend 770 bis 1’540 

Fr. bei einem Strompreis von 4 Rp. /kW angegeben. Geht man von Kosten von 1’155 Fr. pro 

Tonne aus (Mittelwert), ergibt sich ein Methanolpreis von 21 Rp. /kWh. Bei einem Strompreis 

von 8 Rp. /kWh ergibt sich mit dem Wirkungsgrad von 41 % eine Verteuerung von 9.7 Rp. 

/kWh und der Methanolpreis würde auf 30.7 Rp. /kWh ansteigen. Dies zeigt, dass die Me-

thanolproduktion sehr sensitiv auf den Strompreis reagiert. 
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4.4 Batterien 

Batterien haben in den letzten Jahren eine sehr bedeutende Entwicklung bei den Preisen 

und der Speicherkapazität gemacht. Für den Einsatz von entscheidender Bedeutung sind 

Kriterien wie: 

 Energie- und Leistungsdichte 

 Speicherwirkungsgrad 

 Zulässige Zyklenzahl 

 Batterie- und Systemkosten  

Durch die Entwicklungen im IT- und Fahrzeugbereich hat sich in den letzten Jahren die Lithi-

um-Ionen-Technologie in den Vordergrund geschoben. 

Die folgende Tabelle zeigt den Vergleich technischer Parameter unterschiedlicher Batterie-

technologien gemäss [3]: 

Heutige Speicherkosten von Batterien 

Das folgende Bild aus [9] zeigt die Speicherkosten für verschiedene kleine Batteriesysteme 

(Gesamtkosten inkl. Einbindung) in Deutschland in Abhängigkeit der Batteriekapazität. Dies 

zeigt, dass zum Beispiel die Speicherkosten für Speicher auf Basis Lithium-Ionen-

Technologie bei einer Speicherkapazität von 6 kWh bei etwa 0.40 /kWh liegen (roter Punkt 

in der Grafik), also weit oberhalb des effektiven Arbeitspreises für Elektrizität. 

Technologie Optimaler
Ausspeicher-
grad

Energie-dichte
[kWh/t]

Leistungs-
dichte

Wirkungs- 
grad

Maximale
Speicher-
zyklen

Lithium-Ionen 20-40%       
80%

100-150 700-1300 95%
< 20'000      

4'000-10'000

Blei-Säure
80% 25-45 100-500 80-85% 1'000-3'000

Natrium-Schwefel
100% 100-200 160-220 70-80% 10'000-15'000

Natrium Nickelchlorid
80% 90-120 150-170 90-95% >2'000
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Auf der horizontalen Achse ist die Speicherkapazität des Batteriesystems und auf der verti-

kalen Achse die Speicherkosten für eine Anwendung in einem PV-System aufgetragen. Die 

verschiedenen Kurven zeigen die Speicherkosten für unterschiedliche Batterietypen. 

Kostenentwicklung 

Die zukünftigen Kosten von neuen Batterietypen, wie Lithium-Ionen-Batterien, werden durch 

sogenannte Lern-Raten LR abgeschätzt. Die Lern-Rate LR, oder auf Englisch Learning Cur-

ve, gibt das Kostensenkungspotential bei einer Verdoppelung des installierten Produktevo-

lumens, hier der kumulierten Batteriekapazität, an. Für viele industrielle Produkte sind solche 

Kurven vorhanden, welche die Abnahme der Kosten mit der kumulierten Produktionsmenge 

aufzeigen. Die folgende Abbildung aus [9] zeigt eine solche Darstellung für Batterien-Packs, 

das heisst, für die Batterie allein, ohne Wechselrichter, Elektronik und Einbindung in das 

elektrische Netz. 
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Aufgetragen auf der horizontalen Achse ist die kumulierte, installierte Speicherkapazität von 

Lithium-Ionen-Batterien im logarithmischen Massstab. Auf der vertikalen Achse sind die 

Speicherkosten in $/kWh aufgetragen. Die blaue Linie zeigt die effektive Entwicklung der 

Speicherkosten von 2007 bis 2015. Wertet man diese Gerade zwischen den Jahren 2007 

und 2015 aus, so ergibt sich eine Lern-Rate LR von 0,06 oder 6 %. Dies bedeutet, dass die 

Batteriekosten bei einer Verdoppelung der installierten Kapazität um 6 % abgenommen ha-

ben. Nimmt man an, dass diese Lern-Rate LR auch weiterhin erreicht wird, so ergibt sich bei 

einer Verhundertfachung der installierten Kapazität (von 10 GWh im Jahr 2015 auf 1‘000 

GWh) eine Reduktion des Pack-Preises von etwa 300 $/kWh auf 200 $/kWh. Treiber für die 

Marktausbreitung dieser Batterien sind ganz klar die Elektrofahrzeuge. Für das Erreichen 

von 1‘000 GWh müssten 25 Mio. Elektrofahrzeuge mit einer Batteriekapazität von 40 kWh 

auf den Strassen unterwegs sein, was einer Reichweite von etwa 250 bis 300 km entspricht. 

Dies entspricht etwa 2 % des aktuellen, weltweiten Bestandes von Personenwagen. 

Kostenabschätzung für kleine PV-Batteriesysteme für die Schweiz 

Im nachfolgenden Bild werden die heutigen und zukünftigen Kosten von Batteriesystemen 

für den Einsatz in PV-Anlagen dargestellt [9]. Damit würden die Kosten des Batterie-Packs 

von 300 /kWh im Jahr 2015 auf 122 /kWh und die Gesamtkosten inkl. Installation von 900 

auf 377 /kWh absinken. Die entsprechenden Stromspeicherkosten würden sich von 0.36 

/kWh auf 0.15 /kWh reduzieren und damit immer noch deutlich über der heutigen und 

wahrscheinlich auch der zukünftigen Differenz zwischen Eigenverbrauchs- und Rückspeise-

tarifen liegen. 

Allerdings würden sich die Investitionskosten für ein typisches 6kWh Batteriesystem für ein 

EFH von 5‘400  auf etwa 2‘300  reduzieren. Dies könnte dazu führen, dass viele Besitzer 

von kleinen PV-Anlagen ein solches Batteriesystem zur Erhöhung der Deckung des Eigen-

verbrauchs und der „Stromautarkie“ installieren würden. 
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Franz Baumgartner, Battery Learning Curve and future market penetration, June 2016

Netzbatterien Netzebene 7 400 V [10] 

Die EKZ betreiben in Dietikon seit einiger Zeit erfolgreich eine Netzbatterie mit einer max. 

Leistung von 1.3 MW und einer Kapazität von 580 kWh. Diese ermöglicht unter anderem die 

Teilnahme am Markt für Primärregelleistung. Damit an den entsprechenden wöchentlichen 

Ausschreibungen von Swissgrid teilgenommen werden kann, muss eine Präqualifikation be-

standen werden. Die EKZ-Batterie war die erste Batterie in Europa, welche eine solche 

Präqualifikation ohne Absicherung durch konventionelle Kraftwerke bestanden hat und nun 

an den Auktionen von Swissgrid teilnimmt. Interessant sind die Abschätzungen von EKZ 

über die Wirtschaftlichkeit für eine Batterie mit einer Leistung von 12 MW und einer Kapazität 

von 8 MWh für die Erbringung von Primärregelleistung. Das System amortisiert sich in weni-

ger als 10 Jahren, falls ein Preis für die Primärregelleistung von 3’500 /MW/Woche während 

45 Wochen pro Jahr erreicht werden kann.  

Gemäss Angaben von EKT wäre ein Einsatz von Netzbatterien in den Unterwerken im Kan-

ton Thurgau denkbar. Dazu muss jedoch eine detaillierte Netzberechnung durchgeführt wer-

den. EKT plant solche Netzberechnungen zukünftig sukzessive durchzuführen.  

4.5 Power-to-Heat 

Bei Power-to-Heat handelt es sich um die Umwandlung von Elektrizität in Wärme und eine 

Zwischenspeicherung in einem thermischen Speicher, zum Beispiel in einem Gebäude oder 

in einem separaten Wärmespeicher. Die Wärme wird dann zu einem späteren Zeitpunkt für 

die Raumheizung, die Bereitstellung von Warmwasser oder die Lieferung von Prozesswärme 

genutzt.  

Bestehende Wärmespeicher 

Warmwasserspeicher wurden nach dem Bau der Kernkraftwerke eingesetzt, um das ent-

standene elektrische Überangebot in der Nacht zu nutzen. Gebäude weisen thermische 

Massen auf, um den Energieverbrauch und die Schwankungen der Raumtemperaturen zu 

reduzieren. Folgende thermische Speicher sind heute vorhanden: 

• Warmwasserspeicher für Reinigungszwecke im Haushalt (Duschen, Waschen, Put-
zen), im Dienstleistungs- und Sportbereich sowie in Gewerbe und Industrie 

• Thermische Massen von Gebäuden 

• Kältespeicher 
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Bestehende Wärmespeicher bieten eine Flexibilität, welche für Energiespeicherzwecke ge-

nutzt werden kann. Da sie bereits aus andern Gründen installiert wurden, ist ihre Nutzung 

sehr kostengünstig. Zum Beispiel können Wassererwärmer bei Bedarf ohne Weiteres auch 

am Tag aufgeheizt werden und bei gut wärmegedämmten Gebäuden spielt es eine geringe 

Rolle, wann die Wärme dem Gebäude während dem Tagesablauf zugeführt wird. 

Zusätzliche Wärmespeicher 

Neben den bestehenden Speichern können auch zusätzliche Speichervolumina gebaut wer-

den. Damit ist es möglich, zum Beispiel in Wärmepumpenanlagen, Elektrizität vollständig in 

Niedertarifzeiten einzukaufen. Die folgende Tabelle zeigt die Speicherkosten für den Einbau 

eines Zusatzspeichers für das Beispiel einer Wärmepumpenanlage: 

Kosten zusätzlicher Wärmespeicher

Speicherkosten  

Speichervolumen 10 100 1000 m3 

Speichertyp Stahltank Stahltank Betontank   

Temperaturdifferenz 30 30 30 K 

Wärmekapazität 4.16 4.16 4.16 kJ/kgK 

Wirkungsgrad 0.95 0.95 0.95

Speicherkapazität (gerundet) 330 3300 32900 kWh 

spez. Investitionen 2'500 1'000 500 CHF/m3 

Zusatzinvestitionen 25'000 100'000 500'000 CHF 

Wirtschaftlichkeit 

Kapitalzins 0.05 0.05 0.05

Nutzungsdauer Speicher 40 40 40 a 

Wartung/Unterhalt Speicher 0.5 % 0.5 % 0.5 %  % Invest 

Speicherzyklen/Jahr 150 150 150

Wärmespeicher 

Kapitalkosten (gerundet) 1'460 5'830 29'140 CHF 

Wartung/Unterhalt (gerundet) 130 500 2'500 CHF 

Jahreskosten 1'590 6'330 31'640 CHF 

Speicherkosten 3.2 1.3 0.6 Rp. /kWh 

Die Berechnungen zeigen, dass die Wärmespeicherkosten für einen 100m3- resp. 1‘000m3-

Speicher durchaus in einer akzeptablen Grösse liegen.  

Diese Speicher könnten in grösseren Wärmepumpenanlagen dazu genutzt werden, um in 

Zeiten tiefer Elektrizitätstarife Wärme zu produzieren und für eine spätere Nutzung, meist am 

gleichen Tag, zu speichern.  

Prozesswärme 

Power-to-Heat kann auch für die Bereitstellung von Prozesswärme eingesetzt werden, zum 

Beispiel mittels Heisswasserspeichern, welche durch Elektroheizstäbe aufgeheizt werden. 

Die Effizienz ist in diesem Fall jedoch bedeutend schlechter, liegt doch der Nutzungsgrad bei 

85 bis 90 %. 



27 

4.6 Aktuelle Entwicklungen 

Die aktuellen Entwicklungen im Bereich der Energiespeicherung sind sehr umfangreich und 

es würde den Rahmen der vorliegenden Studie vollständig sprengen, diese auch nur an-

satzweise aufzuführen, geschweige denn zu bewerten. Trotzdem soll versucht werden, die 

wichtigsten Entwicklungslinien kurz darzustellen. 

Power-to-Gas / Power-to-Liquid 

Die heute verwendeten Technologien weisen zwei grosse Nachteile auf: 

 Die Effizienz ist sehr gering. Bei der Stromspeicherung gehen 70 bis 80 % und bei 

der Substitutionsspeicherung 40 bis 60 % der ursprünglich vorhandenen Elektrizität 

verloren. Eine Verbesserung der Effizienz ist zwar noch möglich, aus physikalisch-

chemischen Gründen jedoch nur in relativ geringem Umfang. Die Effizienz wird daher 

auch zukünftig weit hinter der Effizienz anderen bereits verfügbaren Energiespeicher-

technologien liegen. 

 Die Speicherkosten sind sehr hoch und die Speichertechnologien damit heute noch 

weit von der Wirtschaftlichkeit entfernt. Die heutigen Anwendungen in Pilotprojekten 

beruhen zudem auf folgenden wesentlichen Punkten, deren langfristige Gegebenheit 

kaum vorausgesetzt werden kann: 

o Die Preise an den Strombörsen liegen aktuell zwischen 3 und 4 Rp. /kWh. 

Stromproduzenten, welche ihre Eigenproduktion nicht an gebundene Endkun-

den weiterverkaufen können, müssen ihren Strom zu diesen tiefen Preisen an 

der Strombörse verkaufen, ohne dass ein Überschuss an erneuerbarem 

Strom besteht. Es ist unklar wie lange diese Situation weiterbesteht. Die Wirt-

schaftlichkeit verschlechtert sich infolge der geringen Effizienz stark wenn die 

Strompreise ansteigen. 

o Für die Anwendung im Mobilitätsbereich gelten die gleichen Bemerkungen. 

Zusätzlich kommt dazu, dass diese Anwendungen auf die Entlastung bei der 

Schwerverkehrsabgabe (LSV) und bei der Mineralölsteuer angewiesen sind. 

Im Rahmen von Pilotprojekten kann dies als Technologieförderung durchge-

hen, aber bei einer breiten Anwendung würden plötzlich grosse Einnahmen 

für die Aufrechterhaltung der Verkehrsinfrastruktur wegbrechen. 

o Bei der Produktion von Methan aus erneuerbarer Elektrizität wird das Methan 

ins Erdgasnetz zurückgespeist. Dies führt dazu, dass die entsprechenden 

Erdgasnetze für mindestens 20 Jahre, das heisst bis mindestens 2040 weiter 

betrieben werden müssen. Dies bedeutet, dass eine Rückspeisung nur in 

langfristig weiter benutzte Netzteile erfolgen darf. 

Batterien 

Batterien weisen sehr hohe Wirkungsgrade von bis zu 95 % auf und gehören damit zu den 

effizientesten Energiespeichern überhaupt.  

Der Hauptnachteil bei stationären Anwendungen liegt bei den Speicherkosten welche heute 

im Bereich von 30 Rp. /kWh liegen und gemäss Experten bis 2025 unter 20 Rp. /kWh sinken 

sollen [9]. 

Im Mobilitätsbereich liegt der Hauptnachteil in der tiefen spezifischen Speicherkapazität von 

heute etwa 180 Wh/kg was zu einem hohen Gewicht bei hohen Reichweiten führt. Ein Mittel-
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klasse Elektro-PW mit einem Verbrauch von 15 kWh pro 100 km braucht für eine Reichweite 

von 500 km Batterien mit einem Gesamtgewicht von etwa 420 kg.  

Als Beispiel für die vielen laufenden Forschungs- und Entwicklungsarbeiten wird hier die 

Firma Bosch zitiert, welche eine Verdoppelung der spezifischen Speicherkapazität bis 2020 

in Aussicht stellt [30]. 
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5 Elektrisches Netz und Netzentlastungsspeicherung 

5.1 Energieperspektiven 2050 

Im Rahmen der Energieperspektiven 2050 wurden verschiedene Szenarien untersucht. Re-

levant für die Frage der Notwendigkeit der Speicherung von Elektrizität, zum Beispiel mit 

Power-to-Gas, Power-to-Heat oder Batterien, zu Zeiten eines Überangebotes zwecks einer 

späteren Nutzung, ist vor allem das Szenarium „Neue Energiepolitik“, da es den höchsten 

Anteil an erneuerbarer Energieproduktion in Form von Strom aus Photovoltaik und Wind ent-

hält. Das Bundesamt für Energie (BFE) beschreibt das Szenarium in [14] wie folgt: 

„Die zielgerichtete Politikvariante, dargestellt im Szenario „Neue Energiepolitik“, prüft, wie 

das Ziel einer Senkung des energiebedingten schweizerischen CO2-Ausstosses bis 2050 auf 

rund 1,5 t pro Kopf, oder darunter, erreicht werden kann. Die Voraussetzungen über die 

Laufzeiten der Kernkraftwerke bleiben unverändert.  

Notwendige Voraussetzungen für das Szenario „Neue Energiepolitik“ gemäss BFE sind:  

«Ziele und Instrumente der Energiepolitik werden international harmonisiert, das heisst, 

die Schweiz macht keinen energiepolitischen Alleingang. Dies bedeutet, dass in dieser 

Politikvariante die energiepolitischen Ausrichtungen weltweit abgeglichen sind. Das 

Ziel von rund 1,5 t pro Kopf entspricht in der Grössenordnung dem 80 % CO2-

Reduktionsziel der EU; 

Die Effizienzpotenziale und die derzeit entwickelten neuen Schlüsseltechnologien sind 

verfügbar und werden im Markt beschleunigt umgesetzt (bedeutet aber keine Techno-

logiesprünge);  

  Die Energieforschung wird im globalen Wettbewerb verstärkt, denn die Schweiz kann 

alleine keinen Durchbruch wichtiger Technologien ermöglichen. Um das Szenarien Ziel 

zu erreichen, sind in der Schweiz - im Einklang mit der internationalen Energiepolitik - 

Instrumente mit hoher Eingriffstiefe nötig». 

5.2 Energiestrategie 2050 

Am 21. Mai 2017 hat das Schweizer Volk dem neuen Energiegesetz zugestimmt. Dieses ist 

am 1. Januar 2018 in Kraft getreten. 

Das Bundesamt für Energie beschreibt die wesentlichen Punkte im neuen Energiegesetz wie 

folgt [15]: 

„Es werden keine neuen Rahmenbewilligungen für Kernkraftwerke erteilt. Für den schrittwei-

sen Ausstieg ist die Sicherheit das einzige Kriterium. 

Das Ziel für die durchschnittliche inländische Stromproduktion mit erneuerbaren Energien im 

Jahr 2035, ohne Wasserkraft, wird mit 11'400 GWh/a festgelegt“. 

Damit bleibt das Szenarium „Neue Energiepolitik“ der Energieperspektiven 2050 für die lang-

fristige Beurteilung des Speicherbedarfs für Elektrizität weiterhin gültig, da dieses für die An-

gebotsvarianten C&E (fossil zentral und erneuerbar) und E (erneuerbar mit Importen) bis 
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2050 eine Produktion aus erneuerbaren Energien, ohne Wasserkraft, von 22.7 TWh/a vor-

sieht [14].  

Würden alle bisher bei der kostendeckenden Einspeisevergütung angemeldeten Anlagen 

realisiert [29], ergäbe sich gemäss den Planungswerten eine jährliche Produktion (ohne 

Wasserkraft) von 12.8 TWh/a. Die Photovoltaik hat allein eine geplante Produktion von 2.5 

TWh/a. Gemäss den Energieperspektiven 2050 Versorgungsvariante C&E oder E sind 11 

TWh/a für Photovoltaik vorgesehen. Dies bedeutet, dass auch nach der vollständigen Abar-

beitung der Warteliste noch ein grosses Gap zwischen den hier zugrunde gelegten Werten 

der Energieperspektiven und der aktuell in Planung befindlichen Anlagen, insbesondere bei 

der Photovoltaik, ergibt. 

5.3 Swissgrid, strategisches Netz 

Swissgrid, als Besitzerin und Betreiberin des Schweizerischen Übertragungsnetzes, hat 

kürzlich eine Studie [1] zur Entwicklung des Übertragungsnetzes veröffentlicht.  

Eines der untersuchten Kernszenarien, das Szenario «On Track», entspricht dabei dem 

Szenario „Neue Energiepolitik“ der Energieperspektiven 2050, also den Randbedingungen, 

welche auch für die Erstellung der vorliegenden Studie zum Energiespeicherbedarf und Po-

tential im Kanton Thurgau zugrunde gelegt werden. 

Als Grundlage für obgenannte Studie diente der Swissgrid das Übertragungsnetz 2015 und 

die bereits beschlossenen Ausbauten.  

Die wesentlichen Treiber für den Netzausbau werden in der Studie wie folgt zusammenge-

fasst: 

5.4 SATW Studie Energiestrategie 2050, Netz und Speicherung 

Nachfolgend werden die aus Sicht Energiespeicherbedarf wesentlichen Punkte der Studie 

der Schweizerischen Akademie der technischen Wissenschaften (SATW) [2], welche vom 

Power System Laboratory der ETH Zürich erstellt wurde, aufgeführt:  
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Ziele: 

1. Plausibilisierung und Analyse der Eignung des Schweizer Stromnetzes für die BFE 

Energiestrategie 2050 

2. Auswirkung auf die Speicherbewirtschaftung (Pumpspeicher und saisonale Speicher-

seen) 

Szenario-Annahmen: 

BFE-Szenarien: 

 Nachfrageszenarien Elektrizität: Neue Energiepolitik (NEP, 58 TWh/a), Politische 
Massnahmen (POM 66 TWh/a) und weiter wie bisher (WWB 75 TWh/a) 

 Angebot: Variante zentral fossil (C), zentral fossil und erneuerbar (C&E) und erneuer-
bar und Import (E) 

IEA/EUREL-Szenario: 

 Nachfrage 89 TWh/a 

Netz: 

 Strategisches Netz 2020 und anstehende Pumpspeicher-Projekte realisiert 

Vorgehen: 

1. Simulation in Stundenschritten für die BFE/IEA-Szenarien 

2. Verwendung eines europäischen Netzmodells mit der Schweiz als integralem Teil  

Analyse: 

3. Rolle der Pumpspeicher und Speicherseen 

4. Stromimport und -export mit EU 

5. Netzintegration Wind und PV 

Die wichtigsten Ergebnisse der SATW-Studie sind:  

 Die Versorgungssicherheit ist für alle BFE-Szenarien und auch für das IEA-
Szenarium mit deutlich erhöhtem Strombedarf gewährleistet. 

 Das BFE-Ziel der Produktion von 11 TWh PV Strom kann vollständig integriert wer-
den. Auch eine doppelt so hohe Produktion ist integrierbar. 

 Die Speicherseen und Pumpspeicher spielen eine entscheidende Rolle. Die Bewirt-
schaftung verändert sich gegenüber heute.  

5.5 BFE, Energiespeicher in der Schweiz 

Die Studien von Swissgrid und SATW zeigen, dass infolge des Szenariums „Neue Energie-

politik“ im Rahmen der Energiestrategie 2050 der Schweiz keine zusätzlichen Massnahmen 

im Übertragungsnetz sowie bei den existierenden und geplanten Speicherseen und Pump-

speichern notwendig sind. Damit ist aber die Frage noch nicht geklärt, ob es Massnahmen in 

den nationalen und regionalen Verteilnetzen sowie den Ortsnetzen braucht. Das Bundesamt 

für Energie hat daher im Jahr 2013 eine entsprechende Studie [3] durch die Firma KEMA 

Consulting durchführen lassen, deren Ergebnisse nachfolgend aus Sicht von  

eicher+pauli zusammengefasst werden. 
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Folgende Fragestellungen liegen der Studie zugrunde: 

• Wie gross ist der Bedarf an Speichertechnologien für das Szenario „Neue Energiepo-
litik“ (NEP) der Energieperspektiven 2050 in den Netzebenen 5 und 7 in den Jahren 
2020, 2035, 2050? 

• Können die Speicher wirtschaftlich betrieben werden? 

• Welche Bedeutung haben die Rahmenbedingungen und wie müssten sie angepasst 
werden? 

Ergebnisse 

Die folgende Tabelle fasst die notwendige Speicherleistung und die Speicherkapazität zu-

sammen, die bei einer Realisierung des Szenariums „Neue Energiepolitik“ der Energieper-

spektiven 2050 notwendig wären.  

Die Ergebnisse zeigen, dass in den städtischen und vorstädtischen Netzen kein oder nur ein 

sehr kleiner Speicherbedarf auftritt. Der überwiegende Speicherbedarf liegt in den ländlichen 

Netzen und Bergnetzen, wobei bis 2035 nur ein sehr geringer Speicherbedarf ausgewiesen 

werden wird. Der Bedarf für das Jahr 2050 wird mit einer Leistung von 1‘620 MW und einer 

Speicherkapazität von 6‘600 MWh ausgewiesen. Dies ergibt, übertragen auf den Kanton 

Thurgau über den Bevölkerungsanteil von 3.2 %, eine notwendige Speicherkapazität von 

etwa 210 MWh. Bei Batteriekosten von 400 Fr. pro kWh für 2025 gemäss [9], würden sich 

Investitionskosten von 85 Mio. Fr. ergeben. Für die ganze Schweiz wären es 2’650 Mio. Fr. 

Abregelung anstelle von Speicherung 

Der Speicherbedarf entsteht durch die Spitzenproduktion der PV-Anlagen und Windturbinen, 

allerdings sind dies nur wenige Stunden im Jahr. Anstelle einer Speicherung könnte das 

Überangebot auch abgeregelt werden. Die folgende Abbildung zeigt auf, welche Strommen-

ge ohne den Einsatz von Speichern oder Massnahmen am Netz abgeregelt werden müsste.  

2035 2050 2035 2050

Netzebene 6+7
     städtische Netze 0 0 0 0
     vorstädtische Netze 0 200 0 560
     Bergnetze 80 310 255 1310
     ländliche Netze 125 925 430 4330

Gesamt Netzebene 6+7 205 1435 685 6200

Netzebene 4+5
     städtische Netze 0 0 0 0
     ländliche Netze 0 180 0 400

Gesamt Netzebene 4+5 0 180 0 400

Gesamtspeicherbedarf 
Verteilnetze 205 1615 685 6600

Leistung [MW] Speicherkapazität [MWh]

Jahr
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Vermiedene Abregelung erneuerbare Energien durch dezentrale Speicher, [3] 

Die abgeregelten Energiemengen bleiben für alle Szenarien bis 2035 unter 0.2 % des CH-

Verbrauchs und betragen für das Szenarium „Neue Energiepolitik“ (NEP) in der 

Angebotsvariante fossil und erneuerbar (C&E) 2050 ca. 1.5 % des CH-Verbrauchs. Der Wert 

des abgeregelten Stroms beträgt 2050 bei Gestehungskosten von Fr. 100/MWh insgesamt 

100 Mio. Fr. pro Jahr. Bei einer Annuität der Speicheranlagen von 10 % könnte eine 

Investition von max. 1‘000 Mio. Fr. getätigt werden, damit die Kapitalkosten gedeckt wären. 

Die Investitionen für Batterien würden jedoch gemäss den vorhergehenden Berechnungen 

etwa 2‘650 Mio. FR. ausmachen, was die Unwirtschaftlichkeit eines Einsatzes von Batterien 

für die alleinige Netzentlastungspeicherung aufzeigt. 

5.6 Weissbuch Smart Grid Schweiz 

Nachfolgend wird aus dem Weissbuch Smart Grid des Vereins Smart Grid Schweiz VSGS 

zitiert [4] und die wichtigsten Ergebnisse zusammengefasst: 

„Der VSGS bündelt die Aktivitäten von zwölf Schweizer Elektrizitätsunternehmen im Bereich 

Smart Grid. Er wurde im Sommer 2011 gegründet. Ziel des Vereins ist es, die Einführung 

des Smart Grid voranzutreiben und die Realisierung zu unterstützen. Die Resultate der Ar-

beiten mit Fokus auf Smart Grid und Smart Meter wurden im Weissbuch Smart Grid [4] ver-

öffentlicht.  

Der VSGS listet neben den Themen Smart Grid und Smart Meter auch Smart Market und die 

Informations- und Kommunikationstechnologie als relevant auf. Diese vier Themen wurden in 

einzelnen Arbeitsgruppen mit ausgewählten spezifischen Aufgabenstellungen untersucht. 

Das Weissbuch fasst die Hauptresultate dieser Arbeiten zusammen. Der VSGS nimmt dabei 

in erster Linie die Sicht der Netzbetreiber ein. Sein Fokus liegt auf den Verteilnetzen. 

Netzuntersuchungen 

Die Mitglieder des VSGS, es sind dies AEW, BKW, CKW, EKZ, ewb, ewz und Repower, 

führten an ausgewählten, konkreten Verteilnetzabschnitten Berechnungen für eine maximal 

mögliche dezentrale Stromeinspeisung durch. Auf der Basis geeigneter vorhandener Dach-

flächen wurde das Potential der Stromproduktion aus PV-Anlagen bestimmt und die Auswir-

kungen dieser dezentralen Stromeinspeisung analysiert. Folgende Methodik wurde verwen-

det: 

Abkürzung Szenarien

WWB = weiter wie bisher 

POM = politische Massnahmen 

NEP = Neue Energiepolitik



34 

Verteilnetze und PV-Kataster 

Auf dem linken Foto ist das elektrische Verteilnetz in Gelb, rechts das Solarkataster mit den 

rot eingezeichneten für PV geeigneten Dachflächen, abgebildet. Damit konnte eine realisti-

sche Simulation bei vollständigem PV-Ausbau simuliert werden. 
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Resultate

Die heutigen Verteilnetze können die maximale PV-Einspeisung nicht ohne Grenzverletzun-
gen aufnehmen. Hier die Haupterkenntnisse: 

 Die Netze sind heterogen. Darum sind die Auswirkungen der PV-Einspeisung jeweils 
unterschiedlich. 

 Für alle Netze sind Einzelbetrachtungen nötig (auf Ebene Netzabschnitt und/oder 
Einzelanlage). 

 Transformatoren kommen meist zuerst an die Belastungsgrenze. 

 «Spannungshaltung» ist praktisch überall relevant, im Detail aber abhängig von der 
Lastdichte. 

 «Strombelastung der Leitungen» ist meist kein generelles Problem. 

Massnahmen 

Um die PV-Einspeisung zu ermöglichen, sind verschiedene Massnahmen denkbar. Der op-

timale Massnahmenmix ist wiederum abhängig von der konkreten Situation. Die gefundene 

Tendenz zeigt: 

 Abregelung respektive Begrenzung der maximalen PV-Einspeisung ist am günstigs-

ten. Konventionelle Verstärkungen gehören häufig zu den teureren Lösungen.  

 Allerdings werden die ergebniswirksamen Kosten für konventionelle Massnahmen 

viel niedriger, wenn die zu ersetzenden Betriebsmittel zum Investitionszeitpunkt oh-

nehin fast das Ende ihrer Lebenszeit erreicht haben und sowieso bald ersetzt werden 

müssen.  

Die möglichen Massnahmen können wie folgt priorisiert werden:  

 Abregelung (oder dezentrale Speicher) 

 cos(phi) evtl. mit Regelung 

 Regeltrafo, falls die Problematik flächendeckend ist 

 Konventionelle Verstärkung 

5.7 EKS Analyse Gemeinde Dettighofen 

Versorgungsgebiet EKS 

Das Elektrizitätswerk des Kantons Schaffhausen EKS beliefert auch deutsche Gemeinden. 

Darunter die Gemeinde Dettighofen in Baden-Württemberg. Diese ist besonders interessant, 

weil sie bereits einen sehr hohen Anteil an PV-Anlagen hat. Die EKS hat daher die Situation 

in Dettighofen eingehend analysiert [5]. 
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Installierte PV-Leistung in Dettighofen und Vergleich mit anderen Gebieten 

Die roten Zahlen entsprechen dem Anteil des PV-Stroms gemessen am Verbrauch des ent-

sprechenden Gebietes. Die 1.55 kWp pro Einwohner in Dettighofen entsprechen umgelegt 

auf die Schweiz und das Jahr 2050 einer installierten Leistung von 15.5 GW bei 10 Mio. Ein-

wohnern. Dies ist mehr als in allen Varianten der Energieperspektiven 2050 vorgesehen. 

Das Beispiel Dettighofen ist daher ein interessantes Gebiet für die Beurteilung der Auswir-

kungen und der notwendigen Massnahmen im Rahmen des Szenariums „Neue Energiepoli-

tik“. 
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Erkenntnisse 

Batteriespeicher versus Wirkleistungsbegrenzung/Blindleistungsmanagement 

EKS und zhaw haben die Begrenzung der Wirkleistung (Abregelung PV-Anlage) kombiniert 

mit Blindleistungsmanagement dem Einsatz von Batterien gegenübergestellt und die Kosten 

verglichen. Die Ergebnisse zeigen deutlich, dass die Wirkleistungsbegrenzung und das 

Blindleistungsmanagement zu viel tieferen Kosten (0.66 bis 1.45 ct/kWh) führen, als der Ein-

satz von Batterien.  

5.8 Lastgangkurven Thurgauer Gemeinden  

Die folgende erste Abbildung zeigt den Durchschnitt der Lastgangkurven von 2016 für eine 

ländliche Region im Kanton Thurgau. Im oberen Bereich der Grafik sind die Kurven für Mon-

tag-Freitag (Werktage) und im unteren Bereich für Wochenenden dargestellt. Die linke Hälfte 

gibt die Situation im Winter, die rechte diejenige des Sommers wieder. Die Angaben basie-

ren auf Untersuchungen des EKT. 

Die anschliessende Abbildung zeigt dieselben durchschnittlichen Lastgangkurven für eine 

städtische Region im Kanton Thurgau. Eine Region mit grösseren Industriebetrieben sieht 

ähnlich wie eine städtische Region aus, wenngleich dort saisonale Besonderheiten, wie z.B. 

Wartungsphasen, Betriebsunterbrüche, Auslastung o.ä. zu etwas mehr Verwerfungen im 

Lastgangverlauf führen können. 
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Durchschnitt der Tageslastgangkurven von 2016, ländliche Region Kt. TG 
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Durchschnitt der Tageslastgangkurven von 2016, städtische Region Kt. TG 

Aus den beiden Abbildungen lassen sich folgende Erkenntnisse bezüglich dezentraler Ener-

gieerzeugung ableiten bzw. bestätigen: 

- Ländliche Regionen mit einer gewissen Anzahl PV-Anlagen liefern im Sommer Ener-

gie ins übergelagerte Netz zurück 

- Die Differenz zwischen dem maximalen und minimalen Leistungsbedarf steigt bei er-

höhtem PV-Ausbaugrad 

Um notwendige Netzausbauten auf einem möglichst geringen Mass halten zu können, sowie 

die Betriebsmittel möglichst gleichmässig auszulasten, ist eine bestmögliche Nivellierung von 

Lastgangkurven wünschenswert. Als fiktives Beispiel ist in der nächsten Abbildung der Last-

gang Werktags/Winter einer ländlichen Gemeinde mit einer Lastgangregulierung/-

optimierung dargestellt. Die blauen Flächen repräsentieren hier eine Wegnah-

me/Umschaltung von Last oder einer Entnahme von Energie aus einem Speicher, während 

die grünen Flächen die Speicherung von Energie in einen Speicher entsprechen. Die resul-
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tierende Lastgangkurve des Energiebezugs des Unterwerks aus dem übergeordneten Netz 

ist wesentlich ausgeglichener als die ursprüngliche. 

Um einen solchen Zustand zu erreichen sind folgende Möglichkeiten denkbar: 

 Aktives Umschalten von Last über das Mittelspannungsnetz von einem höher zu einem 

tiefer belasteten Unterwerk (dies wird manuell z.T. in besonderen Situationen prakti-

ziert). 

 Aktives Schalten von Lasten im Niederspannungsnetz: bekannt sind hier Rundsteuerein-

richtungen. In Zukunft wird es vermutlich vermehrt in Richtung Smart Meter mit integrier-

ter Laststeuerung/-Freigabe gehen. 

 Speicherung von Energie in Tieflastzeiten um die Spitzen in Hochlastzeiten zu brechen. 

Die Herausforderung im Bereich Speicherung von Energie ist die Bereitstellung von entspre-

chend dimensionierten Speichern. 

Fiktive Lastgangregulierung, Nivellierung des Lastflusses durch aktive Schaltmassnahmen 
und Speicherlösungen am Beispiel des Lastganges einer durchschnittlichen Thurgauer 
Landgemeinde. 

Batterien, welche mit den zusätzlichen Massnahmen wie Umschaltungen, aktivem Schalten 

von Lasten im Niederspannungsnetz etc. für die oben erwähnte Lastgangnivellierung benutzt 

werden könnten, wären z.B. in den Unterwerken der EKT AG denkbar. Die EKT besitzt 15 

über den Kanton verteilte Unterwerke. Es ist allerdings schwierig zum jetzigen Zeitpunkt ge-

nauere Aussagen zu treffen, wieviel Batterieleistung/-Energie installiert werden könnte, da 

dies von vielen Faktoren wie z.B. verfügbare Technologie, verfügbarer Platz, baurechtlichen 

Fragen, Geschäftsstrategie der EKT etc. abhängt. Ein erster Schritt könnte die Abschätzung 

mittels Lastgangsimulation sein. Hierfür müsste ein Algorithmus bzw. eine Simulation pro-

grammiert werden, welche bei einem festgelegten Ziel wie z.B. der maximalen Batteriegrös-
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se oder der maximal zulässigen Leistungsspitze im Lastgang die jeweils resultierende Grös-

se wie die maximale Leistungsspitze oder die erforderliche Batteriekapazität berechnet. 

5.9 Übertragbarkeit auf den Kanton Thurgau 

Energieversorgung im Kanton Thurgau 

Wenn die Verteilung des Verbrauchs auf die verschiedenen Nutzungskategorien im Kanton 

Thurgau nicht zu stark von denjenigen der Schweiz abweicht, sind die für die Schweiz ermit-

telten Werte sicher auf den Kanton Thurgau übertragbar. Die nachfolgende Tabelle zeigt den 

Vergleich des Energieverbrauchs für das Jahr 2015 in der Schweiz und im Kanton Thurgau: 

Relative Verteilung Energieverbrauch nach Energieträger 2015. Prozentanteile auf ganze 
Prozent gerundet und dürfen daher nicht addiert werden. Quellen: [1] Energiestatistik Kanton 
Thurgau, Abteilung Energie [2] Schweizerische Gesamtenergiestatistik 2015, Bundesamt für 
Energie.

Die Verteilung des Energieverbrauchs der Schweiz und des Kantons Thurgau unterscheidet 

sich am meisten im Elektrizitäts- und Erdgasbedarf. Insgesamt sind jedoch die Abweichun-

gen gering und eine Verbrauchsprognose von Thurgau kann näherungsweise aus den Ener-

gieperspektiven 2050 abgeleitet werden. 

Entwicklung des Energiebedarfs bis 2050 

Anhand des Berichtes «Die Energieperspektiven für die Schweiz bis 2050» [13] wurde die 

Entwicklung des Energiebedarfes der drei Szenarien von der Schweiz auf den Kanton Thur-

gau übertragen. 

Energiebedarf Kanton Thurgau 2015 (Quelle: Energiestatistik Kanton Thurgau, Abteilung 
Energie) und Prognosen für 2035 und 2050. 

Verbrauch Thurgau 2015 2035 2050

WWB POM NEP WWB POM NEP

GWh/a [GWh/a] [GWh/a] [GWh/a] [GWh/a] [GWh/a] [GWh/a]

Erdölbrennstoffe 1'262 610 537 385 398 315 175

Elektrizität 1'648 1'767 1'626 1'548 1'892 1'709 1'491

Erdgas 1'672 1'572 1'368 1'103 1'338 1'349 802

Holzenergie 410 390 380 273 296 319 176

Umweltwärme 195 394 424 403 437 446 392

Biogas 40 62 59 127 75 71 155

Sonne (thermisch) 17 53 62 75 82 93 159

Abwärme und Andere 218 218 234 199 196 194 148

Total 5'462 5'065 4'691 4'113 4'715 4'496 3'499
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Erneuerbare Stromproduktion Schweiz und Kanton Thurgau 

Im Grundlagenbericht «Konzept für einen Thurgauer Strommix ohne Kernenergie» [28] wur-

de ein Vergleich der nationalen und kantonalen Ziele zur erneuerbaren Stromproduktion dar-

gestellt. 

Die folgende Aufstellung aus [28] zeigt die Ziele für die Stromproduktion aus erneuerbaren 

Energien für das Jahr 2050. Die Zielwerte der nationalen Energiestrategie 2050 und der bei-

den kantonalen Strategievarianten werden umgerechnet auf die Bevölkerung (kWh/Einw.) 

dargestellt (gerundete Werte). 

Die in [28] ausgewiesenen quantitativen Zielsetzungen der erneuerbaren Stromproduktionen 

im Jahr 2050 im Kanton Thurgau sind mit Ausnahme der Geothermie geringer als diejenigen 

der Energieperspektiven der Schweiz. Da die Stromproduktion aus Geothermie als Bandlast 

erfolgt, ergibt sich daraus kein zusätzlicher Speicherbedarf.  

Potential Photovoltaik Kanton Thurgau gemäss Sonnendach.ch 

Das Bundesamt für Energie betreibt eine Website www.sonnendach.ch mit welcher sich das 

Solarstrompotential auf geeigneten Dachflächen für einzelne Objekte oder ganze Gebiete 

bestimmen lässt.  

In die Berechnung der Solarpotenziale einer Gemeinde werden die Daten sämtlicher einzel-

nen Dachflächen von www.sonnendach.ch über das gesamte Gemeindegebiet einbezogen. 

Dabei werden folgende Einschränkungen gemacht:  

 Teildachflächen < 10 m2 werden nicht berücksichtigt.  

 Teildachflächen, die nur gering oder mittel geeignet sind, werden nicht berücksichtigt.  

 Die nutzbaren Teildachflächen werden mit einem Reduktionsfaktor belegt. Dieser ist 

je nach Typ des Dachs (geneigt oder nicht geneigt), Gebäudenutzung (Einfamilien-

haus, Mehrfamilienhaus etc.) und Grösse des Daches unterschiedlich. Mit diesem 

Reduktionsfaktor wird berücksichtigt, dass Dachflächen nie vollständig mit Solaranla-

gen belegt werden können. Gründe dafür sind bauliche und/oder technische Ein-

schränkungen. 

Werden alle im Kanton Thurgau nach diesem Verfahren bestimmten Dachflächen mit PV 

Anlagen belegt, ergibt sich bei einer spezifischen Stromproduktion von 185 kWh/m2 ein So-

larstrompotential von 2‘200 GWh pro Jahr. Dies sind ca. 83 % mehr als im Grundlagenbe-

richt «Konzept für einen Thurgauer Strommix ohne Kernenergie» [28] ausgewiesen werden. 
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Ursache dafür sind die unterschiedlichen Kriterien zur Bestimmung der nutzbaren Dachflä-

chen. 

Ableitung Energiespeicherbedarf Kanton Thurgau 

Der Verbrauch der Haushalte liegt etwas höher und derjenige der Industrie tiefer ist als im 

schweizerischen Durchschnitt. Insgesamt sind aber die Abweichungen für die Frage der 

Energiespeicherung nicht relevant.  

Auch bei der Stromproduktion aus Photovoltaik und Wind überschreiten die thurgauischen 

Werte gemäss [28] nicht diejenigen der Schweiz. 

Die Situation im Kanton Thurgau ist somit mit der gesamtschweizerischen Situation ver-
gleichbar. Damit sind auch die aus den gesamtschweizerischen Studien hervorgegangenen 
Resultate für den Kanton Thurgau gültig. 
Werden alle geeigneten Dachflächen langfristig mit Photovoltaikanlagen belegt entspricht 

dies den vom Verein Smart Grid in [4] untersuchten konkreten Gemeinden. Auch in diesen 

Untersuchungen ermittelten Massnahmen bleiben gültig. Zwar hängen die optimalen Mass-

nahmen stark von der untersuchten Gemeinde ab, aber als Energiespeicher kommen aus 

Kostengründen wohl nur solche in Frage welche primär aus andern Gründen als für die Ent-

lastung des elektrischen Netzes eingesetzt werden. Dies können zum Beispiel Batterien zur 

Erhöhung des Eigenverbrauchsanteils in Photovoltaikanlagen oder Batterien in Elektrofahr-

zeugen sein. 

Kantonale und lokale Energieversorger 

Elektrizitätswerk des Kantons Thurgau EKT 

Kernaufgabe des EKT ist die zuverlässige Stromversorgung des Kantons Thurgau. Neben 

dem knapp 600 Kilometer umfassenden Mittelspannungsnetz betreibt und unterhält das EKT 

15 Unterwerke, 28 Schaltstationen und 72 Schaltkabinen. Von der Planung über Studien bis 

hin zum Bau und Betrieb dieser Anlagen bietet das EKT ihre Dienstleistungen auch den loka-

len Energieversorgern an. 

Verband Thurgauischer Energieversorgungen VTE 
Die Mitglieder des VTE beziehen Elektrizität von EKT und weiteren Anbietern und beliefern 
über die Ortsnetze die Endkunden mit Elektrizität.

Netzinfrastruktur im Kanton Thurgau 
Gemäss Rücksprache mit EKT [17] und VTE [18] ist das regionale und kommunale Netz 
durchaus vergleichbar mit den analogen Netzen in andern Regionen. Es kann daher davon 
ausgegangen werden, dass sich die Folgerungen, welche für das elektrische Netz in der 
Schweiz gelten, auch auf den Kanton Thurgau übertragen lassen.

Grundlagenbericht Stromnetze Thurgau 

2014 wurde der Grundlagenbericht Stromnetze Thurgau mit Blick auf eine verstärkte dezent-

rale Stromproduktion fertiggestellt. [19] 

In der Zusammenfassung hält der Bericht folgendes fest: 

„Die Grobanalyse zeigt auf, dass die kommunalen Verteilnetze im Kanton Thurgau aus tech-

nischer Sicht die heutigen Anforderungen bezüglich Belastungsfähigkeit und Spannungsqua-

lität gut erfüllen. Die Verteilnetze im Kanton Thurgau verfügen über einen hohen Aus-

baustandard, der sich auch positiv auf die Versorgungssicherheit auswirkt. Die EVU’s inves-

tieren viel und regelmässig in den Ausbau ihrer Netze“.  

„Die Aufnahmefähigkeit von dezentralen EEA in das örtliche Verteilnetz lässt sich mit einfa-
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chen Massnahmen und gesamthaft gesehen ohne grössere Investitionen auf 15 % bis 20 % 

der Gesamtenergie erhöhen. In städtischen Verteilnetzen liegt dieser Anteil bei schätzungs-

weise 20 % bis 30 %.  

Weniger positiv sieht die Situation in ländlichen Gebieten aus. Hier sind auch mit den be-

schriebenen Massnahmen Netzverstärkungen vielfach unumgänglich. Das Investitionsvolu-

men für diese Netzverstärkungen wird hier bis ins Jahr 2050 auf 160 bis 240 Mio. CHF ge-

schätzt. Die anfallenden Kosten werden gemäss der heute gültigen Gesetzgebung zu einem 

grossen Teil einerseits vom Eigentümer der EEA (Anschlussleitung) und andererseits durch 

die Netzgesellschaft Swissgrid (Verstärkungen im Verteilnetz) getragen“.  

Folgende Lösungsansätze werden vorgestellt: 

„Bei der Erarbeitung von Lösungsansätzen geht es in erster Linie darum, die Integrationsfä-

higkeit von EEA zu erhöhen und gleichzeitig die Versorgungsqualität auch zukünftig sicher-

zustellen.  

 Netzverstärkung 

Dieser konventionelle Lösungsansatz steht wegen der hohen Investitionskosten nur 

dann im Vordergrund, wenn keine anderen "intelligenteren" Massnahmen umgesetzt 

werden können. 

 Optimierter Einsatz der bestehenden Netzinfrastrukturen 

In den bestehenden Verteilnetzen ist ein nicht zu unterschätzendes betriebliches Op-

timierungspotenzial vorhanden. Dieses Potenzial gilt es prioritär zu nutzen. 

 Spannungsregelung im Niederspannungsnetz 

Neue Technologien, wie regelbare Verteilnetztransformatoren oder dezentrale Span-

nungsregler, ermöglichen es, die Spannung je nach Lastfall zu stützen. Diese Lö-

sungsansätze sind punktuell in eher ländlichen Agglomerationen prüfenswert. 

 Einbindung der Netznutzer in die Spannungsregelung und in die Lastflusssteuerung 

Durch eine einfach zu realisierende Blindleistungsregelung bei den EEA kann die 

Spannungserhöhung im Verteilnetz reduziert werden. Durch den Einsatz von dezent-

ralen, elektrischen Energiespeichern können nicht nur Angebot und Nachfrage von 

elektrischer Energie besser aufeinander abgestimmt, sondern auch der Lastfluss und 

die Spannungshaltung positiv beeinflusst werden. 

 Markteinbindung der Endkunden (dynamische Tarife) 

Das tageszeitabhängige Konsumverhalten kann zukünftig über den Preis beeinflusst 

werden. Neue Technologien stehen bereits zur Verfügung (Smart Metering). Je nach 

Angebot und Nachfrage am Strommarkt schwanken die Strompreise entsprechend. 

Der Stromkunde wird sein Verbraucherverhalten den Marktgegebenheiten anpassen 

und das Verteilnetz kann so entsprechend entlastet werden. 
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5.10 Fazit elektrisches Netz und Netzentlastungsspeicherung 

Übertragungsnetz 360/220kV 

• Die Untersuchungen von Swissgrid und ETH Power Lab zeigen, dass für die Variante 
„Neue Energiepolitik und Ausbauszenario C&E“ gemäss Energieperspektiven 2050 
kein Ausbau des Übertragungsnetzes und keine zusätzlichen Speichermassnahmen 
auf der Netzebene 1 notwendig sind. 

• Die vorhandenen Grossspeicher (Speicherseen, Pumpspeicher) der Schweiz inkl. der 
geplanten Ausbauten genügen für den Speicherbedarf. 

• Die wesentlichen Treiber für den Netzausbau sind der Anschluss neuer, schweizeri-
scher Grosskraftwerke sowie die internationalen Stromflüsse.  

• Der Ausbau der erneuerbaren Energien hat nur einen nachrangigen Einfluss auf den 
Netzausbau. 

Lokales Verteilnetz und Ortsnetz (Netzebene 5 und 7)

• Die BFE Studie „Energiespeicher in der Schweiz“ weist in lokalen Verteilnetzen Spei-
cherbedarf aus. Dies betrifft vor allem die Versorgungsnetze in ländlichen Gemeinden 
und in Berggebieten. 

• In den Netzebenen 4 bis 7 wurde im Szenario „Neue Energiepolitik“ (NEP) für das 
Jahr 2035 eine dezentrale Speicherleistung von 205 MW mit einer Speicherkapazität 
von 685 MWh und für das Jahr 2050 eine solche von 1‘615 MW, respektive 6‘600 
MWh ausgewiesen. 

• Insgesamt führen die Analysen im Rahmen der Studie zum Schluss, dass für dezent-
rale Energiespeicher auch längerfristig eine fehlende Wirtschaftlichkeit bestehen 
bleibt. 

• Nicht betrachtet wurden die Abregelung bei der Produktion erneuerbarer Energien, 
Netzmassnahmen und Lastmanagement. 

Studie Smart Grid

• Die Studie zeigt, dass auf Netzebene 6 und 7 Massnahmen notwendig sind. 

• Der optimale Massnahmenmix ist abhängig von der betrachteten Situation. Die mög-
lichen Massnahmen am Netz können wie folgt priorisiert werden: 

1. Abregelung 
2. Blindstrom Management  
3. Regeltrafo  
4. Konventionelle Netzverstärkung 

Als Alternative/Ergänzung zu diesen Massnahmen nennt die Studie das Lastmanagement 

(Anpassung des Lastprofiles der Verbraucher an die Produktion). 

Studie EKS, zhaw für die Gemeinde Dettighofen

• In der Gemeinde sind 1.55 kWp PV-Leistung pro Person installiert. Das ist mehr als 
im Endausbau 2050 des Szenariums „Neue Energiepolitik“ der Schweiz. 

• Das Netz wird bisher ohne grössere zusätzliche Massnahmen betrieben. Es treten 
einzelne, nicht zulässige Netzbetriebszustände auf. 
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• Die Ergebnisse zeigen deutlich, dass die Wirkleistungsbegrenzung und das Blindleis-
tungsmanagement zu viel tieferen Kosten führen, als der Einsatz von Batterien.  

Grundlagenbericht Stromnetze Thurgau 
Die Aufnahmefähigkeit von dezentralen EEA in das örtliche Verteilnetz lässt sich mit einfa-

chen Massnahmen und gesamthaft gesehen ohne grössere Investitionen auf 15 % bis 20 % 

der Gesamtenergie erhöhen. In städtischen Verteilnetzen liegt dieser Anteil bei schätzungs-

weise 20 % bis 30 %.  

Weniger positiv sieht die Situation in ländlichen Gebieten aus. Hier sind auch mit den be-

schriebenen Massnahmen Netzverstärkungen vielfach unumgänglich. Das Investitionsvolu-

men für diese Netzverstärkungen wird hier bis ins Jahr 2050 auf 160 bis 240 Mio. CHF ge-

schätzt. Die anfallenden Kosten werden gemäss der heute gültigen Gesetzgebung zu einem 

grossen Teil einerseits vom Eigentümer der EEA (Anschlussleitung) und andererseits durch 
die Netzgesellschaft Swissgrid (Verstärkungen im Verteilnetz) getragen“.
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6 Potential im Kanton Thurgau 

6.1 Einleitung 

Im Kapitel 5 wurde aufgezeigt, dass für die Umsetzung der Energiestrategie 2050 gemäss 

Szenarium „Neue Energiepolitik“ im elektrischen Netz nur „Probleme“ in den Netzebenen 5, 

6 und 7 auftreten und auch nur in ländlichen Netzen sowie bei der Versorgung von abgele-

genen Gebäuden (Bauernhöfe) mit grossen PV- und/oder Biomasse-Anlagen. Die meisten 

dieser „Probleme“ lassen sich durch Massnahmen bei der Produktionsanlage oder Anpas-

sungen im Netz weit kostengünstiger lösen als mit Energiespeichern. 

In Kapitel 4 wurde aufgezeigt, dass der Einsatz von Energiespeichern auch längerfristig nur 

wirtschaftlich sein kann, wenn Speicher verwendet werden, welche aus anderen Gründen 

bereits installiert wurden, zum Beispiel Batterien, welche von Besitzern von PV-Anlagen zur 

Optimierung der Abdeckung des Eigenverbrauchs installiert werden oder thermische Spei-

cher in Form von Warmwasserspeichern oder Gebäuden sowie Speicher in Wasserversor-

gungsanlagen oder ähnliches. 

Gemäss Auftrag wird in diesem Kapitel trotzdem das Potential von Power-to-Gas und ande-

rer Speichertechnologien aufgezeigt und grob ermittelt werden. Dabei handelt es sich jeweils 

um Potential, welches aus technischer Sicht langfristig realisierbar ist.  

6.2 Power-to-Gas 

Einsatzbereiche/Standorte und technisches Potential 

Einspeisung von Wasserstoff in das Erdgasnetz 

Die Einspeisung von Wasserstoff in das Erdgasnetz wird durch folgende Punkte limitiert: 

 Die Einspeisung ist auf 2 Volumenprozent begrenzt 

 Es muss ein Elektroanschluss von mehreren 100 kW und möglichst auf Netzebene 7 

vorhanden sein 

Gemäss Rücksprache mit EGO [20] kommt eine direkte Einspeisung von Wasserstoff in das 

Erdgasnetz von EGO nicht in Frage, weil in keinem der drei Netzteile ein dauernder Erdgas-

fluss gewährleistet ist und daher ein Wasserstoffanteil von 2 Volumenprozent nicht sicherge-

stellt werden kann. Daher kommen nur Ausspeisepunkte in Frage, die einen dauernden Erd-

gasfluss aufweisen. Folgende sieben Ausspeisepunkte gibt es im Kanton Thurgau: 

 Gerlikon/Frauenfeld 

 Amlikon/Weinfelden 

 Buhwil  

 Diessenhofen  

 Bischofszell 

 Seeriet 

 Busswil 

Die nachfolgende Abbildung zeigt das Netz (rote Linie) der Erdgas Ostschweiz (EGO) sowie 

potentielle Standorte für Power-to-Gas-Anlagen. Eine vergrösserte Karte ist in Anhang 2 bei-

gefügt. Von der Grösse her sind nur Frauenfeld und Weinfelden geeignet.  
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Frauenfeld 

In Frauenfeld beträgt gemäss Erdgas Ostschweiz AG der Minimalverbrauch von Erdgas in 

den Sommermonaten, mit Ausnahme von wenigen Tagen, etwa 5 MWh, was einem Ver-

brauch von 500 Nm3 pro Stunde entspricht. Ein Wasserstoffanteil von 2 Volumenprozent 

entspricht 10 Nm3 pro Stunde. Der Brennwert beträgt 3.54 kWh/Nm3, was bei einer Produkti-

on von 10 Nm3/h einem Leistungsbedarf von 35 kW entspricht. Bei einem Wirkungsgrad der 

Elektrolyse von 70 % ergibt sich eine notwendige Elektrizitätsleistung von 50 kW. Je nach 

Betriebsstundenzahl ergibt sich damit folgendes jährliches Speicherpotential: 

 1’500 Betriebsstunden  0.075  GWh pro Jahr  

 4’000 Betriebsstunden 0.2 GWh pro Jahr 

Weinfelden 

In Weinfelden beträgt der Minimalverbrauch in den Sommermonaten etwa 22 MWh, das 

heisst 4.4-mal mehr als in Frauenfeld. Damit ergibt sich das folgende Speicherpotential: 

 1’500 Betriebsstunden  0.33  GWh pro Jahr  

 4’000 Betriebsstunden 0.88 GWh pro Jahr 

Einspeisung von Methan in das Erdgasnetz 

Für die Methanproduktion bedarf es einer geeigneten CO2-Quelle. In Frage kommen Klär- 

oder Biogasanlagen.  

Kläranlagen 

Gemäss Auskunft der Technischen Werkbetriebe Frauenfeld könnte 2018 oder 2019 in die 

Kläranlage Frauenfeld eine Biogasanlage gebaut und das aufbereitete Biogas in das Erd-

gasnetz eingespeist werden. Aus dem abgeschiedenen CO2 könnte zusammen mit H2 aus 

Elektrolyse zusätzlich Methan erzeugt und in das Erdgasnetz eingespeist werden. 
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Die schematische Darstellung des Prozesses ist in der nachfolgenden Abbildung zu sehen: 

Schematische Darstellung des Aufbereitungsprozesses für Klärgas zum Reingas (Quelle: 
ARA Romanshorn) 

Der Abwasserverband Bischofszell betreibt eine ARA mit einem Biogasaufkommen von ca. 

500 Nm3/h. Heute wird daraus in einem Blockheizkraftwerk Wärme und Strom gewonnen. 

Alternativ könnte das Biogas gereinigt und mit dem abgeschiedenen CO2 und Wasserstoff 

aus einer Elektrolyse Methan produziert und in das Erdgasnetz eingespeist werden. 

Die ARA Romanshorn speist bereits gereinigtes Klärgas in das Netz ein. Es produziert etwa 

200'000 m3/a aus dem Frischschlamm und zusätzlich ca. 60'000 m3/a aus Biosubstrat und 

Alkoholzugabe. 

Gemäss der Studie «Potential zur Effizienzsteigerung in Kläranlagen mittels Einspeisung  

oder Verstromung des Klärgases» von Swisspower muss derzeit eine ARA mehr als 30'000 

Einwohnergleichwerte (EWG) aufweisen, um in den wirtschaftlichen Bereich der Biogaspro-

duktion zu kommen. Im Kanton Thurgau erfüllen folgende ARA’s die Bedingungen. 

ARA EWG Klärgasproduktion1 Anfallendes CO2

Bischofszell 150’000 1'825'000 Nm3/a 639’000 Nm3/a
Frauenfeld 80’000 910'000 Nm3/a 319’000 Nm3/a
Weinfelden 60’000 550'000 Nm3/a 212’000 Nm3/a
Matzingen 50’000 455'000 Nm3/a 160’000 Nm3/a
Moos, Hefenhofen 35’000 320'000 Nm3/a 112’000 Nm3/a
Romanshorn2 24’000 260'000 Nm3/a 91’000 Nm3/a
Total 4’320‘000 Nm3/a 1'513’000 Nm3/a
Geeignete ARA für Biogasproduktion im Kt. Thurgau (Quelle: «Die Abwasserreinigungsanla-
gen im Kanton Thurgau 2014). 

Das Klärgas enthält im Mittel etwa 35 % CO2, was für die Methanisierung von H2 verwendet 

werden kann. Dies ergibt eine jährliche CO2-Menge von ca. 1’500'000 Nm3 respektive ca. 

1
 Gemäss Studie Swisspower wurde mit 25 Norm-Liter Klärgas pro EWG und Tag gerechnet. 

2
 Trotz weniger als 30'000 EWG wurde die ARA Romanshorn wegen der Co-Vergärung und bestehender Einspeisung in die Potentialliste aufge-

nommen. 
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170 Nm3 pro Stunde. Daraus lässt sich eine identische Menge Methan produzieren. 1Nm3

Methan hat einen Brennwert von 11 kWh/Nm3. Das stündlich produzierte Methan hat somit 

einen Brennwert von 1‘880 kWh. Bei einem auf den Brennwert bezogenen Wirkungsgrad der 

Methanisierung von 55 % wird an den Elektrolyseuren eine elektrische Leistung von 3‘420 

kW benötigt. Damit ergeben sich in Abhängigkeit der jährlichen Betriebsstundenzahl folgen-

de speicherbaren Elektrizitätsmengen: 

 1’500 Betriebsstunden  5.1  GWh pro Jahr  

 4’000 Betriebsstunden 13.7 GWh pro Jahr 

 5’500 Betriebsstunden 18.8 GWh pro Jahr 

Biogasanlagen 

Im Bericht «Potenziale der energetischen Nutzung biogener Abfälle im Kanton Thurgau» von 

Ernst Basler + Partner 2008 wird ein technisch-ökologisches Potential von 48 GWh/a Biogas 

(Methan) ausgewiesen, das in das Erdgasnetz eingespeist werden könnte. Dies entspricht 

einem jährlichen Methanvolumen von 4.36 Mio. Nm3. Das heisst 2.91-mal mehr als in den 

Kläranlagen. 

Potentielle Standorte für Biogasanlagen im Kt. Thurgau (Quelle: Ernst Basler+Partner AG). 
Eine vergrösserte Karte ist in Anhang 1 beigefügt. 

Geht man davon aus, dass der Anteil von Methan und CO2 im Gärgas gleich dem Klärgas 

ist, könnte auch 2.91-mal mehr Elektrizität gespeichert werden, als in den Kläranlagen. Dies 

ergibt folgende Zahlen für die verschiedenen jährlichen Betriebsstunden. 

 1’500 Betriebsstunden  14.8  GWh pro Jahr  

 4’000 Betriebsstunden 39.9 GWh pro Jahr 

 5’500 Betriebsstunden 54.7 GWh pro Jahr 
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Industriefeuerungen: Grundsätzlich mögliche Standorte für Power-to-Methan wären auch 

Industriefeuerungen. Ein Erdgas- und Elektroanschluss in ausreichender Grösse wird in den 
meisten Fällen vorhanden sein und der Wärmeabsatz wäre auch gegeben. Das Hauptprob-
lem liegt in der aufwändigen CO2-Gewinnung aus den Abgasen der Feuerungen. Die folgen-
de Tabelle zeigt die grössten industriellen Energieverbraucher im Kanton Thurgau gemäss 
NOGA Statistik (Nomenclature générale des activités économiques) des Bundesamtes für 
Statistik. 

NOGA-Gruppenzugehörigkeit 
Raum-
wärme 

Warm-
wasser 

Prozess-
wärme 

[GWh/a] [GWh/a] [GWh/a] 
Herstellung von Papier, Pappe und Waren 
daraus 70 12 223 
Herstellung von Nahrungs- und Futtermitteln 12 2 38 
Herstellung von chemischen Erzeugnissen 10 2 31 
Metallerzeugung und -bearbeitung 9 2 28 
Herstellung von Glas und Glaswaren, Kera-
mik, Verarbeitung von Steinen und Erden 8 1 26 
Herstellung von chemischen Erzeugnissen 5 1 17 

Die sechs grössten Wärmeverbraucher im Kt. Thurgau (Quelle: webGIS VFS). 

Weil die Gewinnung des benötigten CO2 aus den Rauchgasen der Feuerung sehr aufwändig 

ist, kommen nur Grossanlagen in Frage. Es werden daher nur Feuerungen für Prozesswär-

me berücksichtigt, welche einen Jahreswärmebedarf von mindesten 35 GWh, entsprechend 

einer Dauerleistung von 4 MW, aufweisen.  

Der Betrieb mit dem grössten Prozesswärmebedarf, die Model AG, kommt als Standort nicht 

in Frage, weil der Prozesswärmebedarf mit erneuerbarer Fernwärme aus der KVA Thurgau, 

Weinfelden, gedeckt wird. Der zweitgrösste Prozesswärmeverbraucher, die Bischofszell 

Nahrungsmittel AG,  ist ein Betrieb im Bereich Nahrungsmittel. Dieser Betrieb arbeitet drei-

schichtig und ist damit für eine Power-to-Gas-Anlage aus rein technischer Sicht geeignet. 

Die Anlage könnte eine Jahresbetriebsdauer von etwa 4’500 Stunden aufweisen und das 

Substitutionspotential würde 38 GWh/a betragen. 

Der dritte Betrieb, Diversey, steht in Münchwilen und stellt Reinigungsmittel verschiedenster 

Art her. Seit 2014 wird der Betrieb mit Wärme aus Holz von der Energie Münchwilen AG be-

liefert (ca. 1.2 MW), welche die ehemalige Heizzentrale der Firma übernommen hat und nun 

auch für den Wärmeverbund nutzt [Heizzentrale: 2x1.2MW+0.4MW = 2.8 MW]. 

Der viertgrösste Betrieb, die Mubea Präzisionsstahlrohr AG, steht in Arbon. Die Rohre wer-

den maschinell geschweisst und bei Bedarf weiterverarbeitet. Das Schweissen erfolgt 

elektrisch, das Glühen und Heizen mit Gas. Daher ist mit einem theoretischen Gasbedarf 

von 28 GWh/a zu rechnen. Dieser Standort käme daher aus rein technischer Sicht für eine 

Power-to-Methan-Anlage in Frage. Die jährliche Betriebszeit der Power-to-Gas Anlage be-

trägt ca. 6’000 h/a und das Substitutionspotential 28 GWh/a. 

Das gesamte Erdgas-Substitutionspotential beträgt 66 GWh/a. Dafür müssten etwa 132 

GWh Elektrizität verwendet werden, da der Wirkungsgrad Strom --> Methan nur ca. 50 % 

beträgt. 
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6.3 Power-to-Liquid 

Einsatzbereiche/Standorte und technisches Potential 

Bei Power-to-Liquid geht es um die Produktion von Methanol aus Wasserstoff und CO2. Der 

Wasserstoff wird mittels Elektrolyse hergestellt. Interessante Standorte sind Kraftwerke mit 

kostengünstiger Elektrizität aus erneuerbaren Energien bei einer gleichzeitigen CO2-Quelle. 

Im Kanton Thurgau gibt es nur ein grösseres Kraftwerk mit erneuerbarer Stromproduktion, 

die Kehrichtverbrennungsanlage KVA Thurgau. Sie weist folgendes Energieflussdiagramm 

auf: 

Es liegt während ca. 8’000 h pro Jahr eine kontinuierliche Stromproduktion vor. In dieser Zeit 

werden 39.9 GW in das Netz geliefert. Dies entspricht einer mittleren Leistung von  

5 MW. Geht man davon aus, dass mindestens 4 MW für die Methanolproduktion zur Verfü-

gung stehen, entspricht dies einer Jahresproduktion von 32 GWh pro Jahr, welche in spei-

cherbares Methanol umgewandelt werden kann. Gemäss Abschnitt 4.3 Power-to-Liquid be-

trägt der Gesamtwirkungsgrad 41 %. Dies bedeutet, dass aus den 32 GWh Elektrizität Me-

thanol mit einem Heizwert von 13.1 GWh erzeugt werden kann. Dies entspricht einer Metha-

nolmenge von 3.03 Mio. Liter pro Jahr. 

Wenn dieses Methanol für den Antrieb von geeigneten umgerüsteten Dieselfahrzeugen ein-

gesetzt wird kann etwa die entsprechende Menge an Dieselkraftstoffen, das heisst 13.1 

GWh/a entsprechend 1.3 Mio Liter pro Jahr substituiert werden. Die Substitutionseffizienz 

entspricht dem Heizwert des Methanols dividiert durch den Verbrauch an Elektrizität und 

beträgt damit etwa 41 %. 
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6.4 Batterien 

Einsatzbereiche/Standorte und technisches Potential 

Batterien können im Kanton Thurgau in folgenden Bereichen zum Einsatz kommen: 

 In Gebäuden für die Erhöhung des Eigenverbrauchsanteils an der PV Produktion 

 In Fahrzeugen im Bereich der Elektromobilität 

Stromspeicherung mit Batterien in PV-Anlagen 

Als grobe Dimensionierungsregel für einen Batteriespeicher bei einer PV-Anlage gilt:  

Für 1 kWp PV-Leistung wird eine Batteriekapazität von 1kWh installiert. Bei Umsetzung der 

Energiestrategie 2050 gemäss Szenarium „Neue Energiepolitik“ ist die Installation von ca.  

13 GWp vorgesehen. Dies würde eine Energiespeicherkapazität von 13 GWh nach sich zie-

hen.  

Der Kanton Thurgau weist mit ca. 266'000 Einwohnern einen Anteil von 3.2 % an der Ge-

samtbevölkerung der Schweiz aus. Verteilt sich die Speicherkapazität proportional auf den 

Bevölkerungsanteil ergibt sich für den Kanton Thurgau eine installierte Speicherkapazität von 

ca. 400 MWh respektive 0.4 GWh. Beträgt ein Speicherzyklus höchsten 12 Stunden pro Tag 

(Speichern am Tag, Entladen in der Nacht), ergibt sich eine tägliche Speicherkapazität von 

0.4 GWh. Bei 150 Speicherzyklen pro Jahr beträgt die jährlich speicherbare Elektrizität  

60 GWh.  

Stromspeicherung mit Batterien in Motorfahrzeugen 

Aktuell sind noch sehr wenige Elektroautos oder Plug-In-Hybridfahrzeuge in Betrieb. Zudem 

besteht keinerlei Infrastruktur, welche es gestatten könnte, die Batterien von solchen PKW’s 

als Speicher zu benutzen. Langfristig wird es jedoch notwendig sein, den Personenverkehr 

und den regionalen Sachentransportverkehr weitgehend zu elektrifizieren, um die notwendi-

gen CO2-Einsparungen realisieren zu können. 

Im Kanton Thurgau waren Ende 2015 ca. 163'678 Personenwagen und 15'187 Lieferwagen 

in Betrieb. Geht man langfristig von einer durchschnittlichen Batteriekapazität von 50 kWh 

pro Fahrzeug aus und nimmt man an, 20 % dieser Kapazität stehe täglich in 25 % der Fahr-

zeuge für Ladung und Entladung aus dem Netz zur Verfügung, so ergibt sich insgesamt eine 

tägliche Speicherkapazität von 450 MWh und bei 200 Ladzyklen pro Jahr eine jährliche 

Speicherkapazität von ca. 90 GWh/Jahr.  

Im öffentlichen Bereich ist in letzter Zeit ein Angebot bei Autobussen entstanden. So bieten 

Volvo und Siemens vollelektrische Autobusse an. Die Stadt Genf testet Hess Omnibusse mit 

einem neuartigen Ladesystem von ABB, welches bei den kurzzeitigen Halten an den Hal-

testationen aufgeladen werden. 

Auch im Bereich LKW gibt es erste Angebote. Als Beispiel sei hier der neue E-Lkw von Mer-

cedes-Benz erwähnt. Dieser weist ein zulässiges Gesamtgewicht von 26 Tonnen auf und hat 

eine Reichweite von bis zu 200 km, die gemäss Mercedes-Benz üblicherweise für eine Ta-

gesroute im Verteilverkehr ausreichen soll. Darüber hinaus bietet Mercedes-Benz ein umfas-

sendes Angebot an Hard- und Software für Flottenbetreiber an [16]. 

Substitutionsspeicherung mit Batterien in Motorfahrzeugen

Geht man von der oben genannten Fahrzeugflotte und den angegebenen Speicherkapazitä-

ten aus ergibt sich eine jährliche Speicherkapazität für Elektrizität von 90 GWh/a. Bei einem 

durchschnittlichen Verbrauch der Fahrzeugflotte von 15 kWh/100 km kann mit der Speicher-

baren Elektrizität eine Fahrleistung von 600 Mio. km/Jahr erbracht werden. Die gleiche mit 
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Verbrennungsmotoren ausgerüstete Fahrzeugflotte bräuchte etwa 4.5l Dieselkraftstoff pro 

100 km entsprechend einem Energieverbrauch von 45 kWh/100km, das heisst 3-mal mehr 

als die elektrisch betriebene Fahrzeugflotte. Für die Zurücklegung einer Strecke von 600 

Mio. km/Jahr würde Dieselkraftstoff mit einem Energieinhalt von 270 GWh/Jahr, entspre-

chend 27 Mio. l/Jahr benötigt. 

Die gesamte substituierbare Treibstoffmenge ist natürlich wesentlich höher, da gemäss der 

obigen Berechnung nur 5 % der Batteriekapazität für die Speicherung eingesetzt wird. In 

diesem Bericht geht es jedoch ausschliesslich um die Substitution, welche durch Speiche-

rung erzielt werden kann. 

6.5 Power-to-Heat 

Einsatzbereiche/Standorte und technisches Potential 

Betrachtet werden nur Technologien, welche hocheffizient sind und damit der Energiestrate-

gie 2050 entsprechen. Elektrodirektheizungen werden daher nicht betrachtet. Zudem geht es 

nur um Technologien, welche Elektrizität einsetzen, um Wärme oder Kälte zu erzeugen: 

 Wärmespeicher bei der Warmwasserbereitstellung 

 Wärmespeicher bei der elektrischen Wärmeerzeugung (Raumwärme, Prozesswärme) 

 Kältespeicher für Klimakälte und Prozesskälte 

Wärmespeicherung 

Warmwasser: Der tägliche Warmwasserverbrauch pro Person beträgt etwa 50 Liter. Das 

Warmwasser muss von 15°C auf 55°C erwärmt werden. Der gesamtschweizerische Wärme-

bedarf beträgt damit etwa 6.8 TWh/a, was unter Berücksichtigung eines mittleren Wirkungs-

grades von 0.75 gut mit dem Endenergiebedarf von 8.8 TWh/a für die Bereitstellung von 

Warmwasser im Wohnbereich übereinstimmt [13]. Dazu kommt ein Wärmebedarf für die Be-

reitstellung von Warmwasser im Dienstleistungsbereich und in der Industrie von ca. 2.5 

TWh/a. Der totale Warmwasserbedarf beträgt somit 11.3 TWh /a [13].

Unter der Annahme, dass Warmwasser langfristig zu 100 % mit Wärmepumpen mit einer 

Jahresarbeitszahl von 4 bereitgestellt wird, beträgt der jährliche Elektrizitätsbedarf und damit 

die jährlich speicherbare Elektrizität etwa 2.8 TWh/a. Bei einem Lade- und Entladezyklus pro 

Tag ergibt sich eine tägliche Speicherkapazität von ca. 8 GWh.  

Proportional zur Wohnbevölkerung (3.2 %) umgelegt auf den Kanton Thurgau ergibt dies 

eine Speicherkapazität ca. 90 GWh/a respektive von 0.7 GWh pro Tag.  
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Raumwärme: In der Schweiz wurde im Jahr 2014 eine Energiebezugsfläche von 762 Mio. 

m2 mit Raumwärme versorgt. Die folgende Tabelle zeigt die spezifische Wärmespeicherka-

pazität C/AE in MJ/m2*K für verschiedene Bauweisen gemäss der Norm SN EN ISO 13786: 

C = thermische Speicherkapazität des beheizten Gebäudeteils in MJ/K 

AE = Energiebezugsfläche in m2

Geht man durchschnittlich von einer mittleren Bauweise mit einer spezifischen Speicherka-

pazität von 0.3 MJ/m2*K aus, ergibt sich eine Speicherkapazität von 60 GWh pro Kelvin. 

Nimmt man für eine grobe Abschätzung eine maximale Temperaturvariation von +/- 0.5 Kel-

vin an, beträgt die tägliche Speicherkapazität der Gebäude etwa 60 GWh.  

Für die Wärmespeicherung kommen im Moment nur die gut wärmegedämmten Gebäude mit 

Wärmepumpen in Frage. Diese weisen eine Energiebezugsfläche von 60 Mio. m2 auf. Das 

sind knapp 8 % der aktuellen Energiebezugsfläche. Dies ergibt tägliche Speicherkapazität 

von etwa 5 GWh. Proportional zur Wohnbevölkerung (3.2 %) umgelegt auf den Kanton Thur-

gau sind dies 0.15 GWh pro Tag. Bei einer Heizperiode von 150 Tagen pro Jahr ergibt sich 

eine maximale jährliche Speicherkapazität von ca. 22.5 GWh/a. Bei einer Jahresarbeitszahl 

von 4 ergibt sich daraus eine Speicherkapazität von ca. 5.5 GWh/a 

Langfristig werden Wärmepumpen die fossile Wärmeerzeugung weitgehend ersetzen. Damit 

steigt die tägliche Speicherkapazität. Erreicht der Anteil der mit Wärmepumpen beheizten 

Gebäude einmal 80 % des Gebäudebestandes, beträgt die Speicherkapazität bei einer  

Jahresarbeitszahl der Wärmepumpen für die Raumheizung von 5 etwa 45 GWh/a. 

Substitutionsspeicherpotential durch Wärmespeicherung 

Langfristig beträgt das Speicherpotential somit 135 GWh/Jahr (90 GWh/a Warmwasser + 45 

GWh/a Raumwärme). Unter Berücksichtigung der Wirkungsgrade von Wärmepumpen im 

Verhältnis zu fossil und elektrisch betriebenen Heizungen und Wassererwärmern ergibt sich 

ein Substitutionsfaktor von 455 %. 

Die gesamte substituierte fossile Energie ist bedeutend höher, da hier nur die durch Wärme-

speicherung substituierte Energie und nicht die gesamte, bei der Raumheizung substituierte 

fossile Energie, betrachtet wird.
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Kältespeicherung 

Bei der Klimakälte kann die thermische Masse des Gebäudes für eine „Kältespeicherung“ 

genutzt werden oder Kältespeicher, wie sie bereits heute zur Ausnutzung von Niedertarifen 

eingesetzt werden. 

Gemäss [21] beträgt der langfristige Strombedarf für Klima 1.5 TWh/a, für Prozesskälte 0.5 

TWh/a, zusammen 2 TWh/a.  

Das jährliche Speicherpotential beträgt damit 2 TWh. Aufgeteilt auf 100 Betriebstage pro 

Jahr ergibt sich ein tägliches Speicherpotential von 20 GWh. 

Über den Anteil von 3.2 % an der Wohnbevölkerung ergibt sich für den Kanton Thurgau da-

mit ein jährliches Speicherpotential von 65 GWh. Das tägliche Speicherpotential beträgt etwa 

0.6 GWh. 

Der Klimakälteverbrauch entsteht in derjenigen Zeit, in welcher auch der PV-Strom anfällt 

und es bietet sich daher die Möglichkeit, einen Anteil der anfallenden Stromproduktion ohne 

Zeitverschiebung direkt für die Kälteproduktion einzusetzen und damit die lokalen Netze teil-

weise zu entlasten. Bei einem Pooling von Kälteanlagen mit PV-Anlagen besteht zudem die 

Möglichkeit der Lieferung von Tertiärregelleistung. 

6.6 Andere Speichermöglichkeiten 

Pumpspeicherkraftwerke 

Im Kanton Schaffhausen liegt das älteste Pumpspeicherkraftwerk der Schweiz. Das Pump-

speicherwerk Engeweiher wurde 1909 fertiggestellt. Es hat ein Nutzvolumen von 70‘000 m3

und befindet sich 144 m über dem Rhein. Die Nennleistung beträgt 5 MW und der Wirkungs-

grad liegt bei 73 %. Das elektrische Speicherpotential des Pumpspeicherkraftwerkes liegt bei 

33 MWh/d, respektive 12 GWh/a. Da Pumpspeicher grosse Mengen an Strom kostengünstig 

speichern können, stellt sich die Frage, ob solche Pumpspeicher nicht auch im Kanton Thur-

gau erstellt werden könnten.  

Es wurde daher eine grobe Abschätzung für Anlagen analog Engeweiher entlang des Bo-

densees gemacht. Dabei ergab sich ein Speicherpotential von rund 100 GWh/a. Die Reali-

sierungschancen dürften jedoch aus Gründen des Naturschutzes aktuell nicht sehr gross 

sein. 

Produktionsmanagement Biogasanlagen 

Im Kanton Thurgau wird derzeit abgeklärt, ob Biogasanlagen realisiert werden können, deren 

Stromproduktion an das Lastprofil von Gemeinden angepasst wird. Das Biogas soll während 

Schwachlastzeiten im elektrischen Netz in einem Gasspeicher gespeichert werden. In Spit-

zenlastzeiten soll das Blockheizkraftwerk in Betrieb genommen und die notwendige elektri-

sche Spitzenleistung erzeugt werden. Die Elektrizitätswerke von Gemeinden würden damit 

Kosten für den Einkauf der Spitzenleistung bei ihrem Stromlieferanten sparen unter der Vo-

raussetzung, dass das Blockheizkraftwerk nicht während Spitzenlastzeiten ausfällt.
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7 Gesamtvergleich der Speichertechnologien 

Nachfolgend werden die Speichertechnologien in Bezug auf Potential, Wirtschaftlichkeit und 

Effizienz einander gegenübergestellt. Effizienz, Speicherkosten und Potential im Kanton 

Thurgau wurden ermittelt und nach den Speicherzwecken «Stromspeicherung», «Substituti-

onsspeicherung» «Netzentlastungsspeicherung» geordnet: Die in den folgenden Tabellen 

aufgeführten Werte sind im Kapitel 4: Speichertechnologien, Effizienz und Wirtschaftlichkeit 

und im Kapitel 6: Potential im Kanton Thurgau, hergeleitet und im Detail beschrieben. 

7.1 Stromspeicherung 

Für die Stromspeicherung kommen die Power-to-Gas-Technologie und Batterien in Frage. 

Power-to-Gas 

Bei der Stromspeicherung mit Power-to-Gas wird ein aus einem Überangebot an kosten-

günstiger Elektrizität Wasserstoff oder Methan erzeugt und in das Erdgasnetz eingespeist. 

Zu einem späteren Zeitpunkt mit einem Unterangebot an Elektrizität wird Erdgas aus dem 

Netz entnommen und mittels eines Blockheizkraftwerkes rückverstromt. 

Ein optimaler Standort besitzt folgende Eigenschaften: 

 Direkter Anschluss an die Stromproduktion in einem Kraftwerk (günstiger Strom) 

 Anschluss an das Erdgasnetz (Muss-Kriterium) 

 CO2-Quelle vor Ort 

Als Standorte für eine Wasserstoffproduktion kommen die Übergabestationen vom Erdgas-

netz der EGO in die Stadtnetze von Weinfelden und Frauenfeld in Frage, da in das Netz der 

EGO wegen fehlendem Minimaldurchfluss kein Wasserstoff eingespeist werden kann. Der 

Speicherwirkungsgrad Strom->H2-> Strom liegt bei 30 %. 70 % der ursprünglich vorhande-

nen Elektrizität gehen verloren.  

Für die Methanproduktion kommen die genügend grossen Klär- und Biogasanlagen in Frage, 

da dort auch gleichzeitig CO2 aus der Vergärung zur Verfügung steht. Betrachtet werden nur 

Anlagenstandorte, welche genügend nahe am Erdgasnetz sind um daran angeschlossen zu 

werden. Der Speicherwirkungsgrad Strom->CH4-> Strom liegt bei 20 %. 80 % der ursprüng-

lich vorhandenen Elektrizität gehen verloren.  

Für die Stromspeicherung werden zwei Jahresbetriebsdauern von 1’500 respektive 4’000 h 

betrachtet. Dies bedeutet, dass während 1’500 respektive 4’000h pro Jahr mit Strom Was-

serstoff oder Methan produziert, ins Erdgasnetz eingespeist und zu einem späteren Zeit-

punkt mit der gleichen Stundenzahl rückverstromt wird. 1500 h/a kommen aus der Perspekti-

ve, dass nur die Überproduktion aus erneuerbaren Energien gespeichert werden soll, zum 

Beispiel 250 Tage pro Jahr jeweils sechs Stunden pro Tag. 4000 h/a entsprechen der jährli-

chen Verfügbarkeit von Elektrizität mit Börsen-Preisen von weniger als 4 Rp. /kWh. Dabei 

muss aber davon ausgegangen werden, dass es sich auch längerfristig nicht nur um Strom 

aus erneuerbaren Energien handelt. 

Das Stromspeicherpotential für Wasserstoff beträgt in den betrachteten Standorten: 

 Bei 1’500 Betriebsstunden 0.4 GWh/a 

 Bei 4’000 Betriebsstunden 1.1 GWh/a 
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Und bei Methan 
 Bei 1’500 Betriebsstunden 20.1 GWh/a 

 Bei 4’000 Betriebsstunden 53.6 GWh/a 

Batterien 

Die beiden wichtigsten Anwendungsgebiete sind Photovoltaikanlagen und die Elektromobili-

tät. 

Batterien in Photovoltaikanlagen 

Batterien in PV-Anlagen dienen dazu, den Eigenverbrauchsanteil zu erhöhen, weil in vielen 

Fällen die Rückliefertarife geringer sind, als die Strombezugskosten und ein grosser Teil des 

produzierten Stromes ohne Batterien in das Netz zurückgeliefert werden muss. Geht man 

vereinfacht von Rückliefertarifen von 10 Rp. /kWh und von Bezugstarifen von 20 Rp. /kWh 

aus, ergibt sich eine Differenz von10 Rp. /kWh, welche deutlich tiefer liegt als die heutigen 

Speicherkosten. Der Einsatz von Batterien ist daher heute nicht wirtschaftlich. 

Getrieben durch die Elektromobilität erwarten Experten ein starkes Sinken der Batteriekosten 

und gehen von langfristigen Speicherkosten von unter 20 Rp. /kWh aus [9]. Damit wird der 

Einsatz von Batterien attraktiver, vor allem auch wegen der sinkenden Investitionskosten. Es 

ist daher zu erwarten, dass vor allem Private zukünftig vermehrt Batterien installieren wer-

den.  

Die Batterien sollten nicht nur für die Optimierung des Eigenverbrauchs, sondern auch für 

eine ausgeglichene Netzbelastung eingesetzt werden. Dazu braucht es eine engere Zu-

sammenarbeit zwischen EVU und PV Anlagen Besitzer. Die nachfolgende Graphik zeigt die 

Vorteile eines optimierten Einsatzes von Batterien in PV Anlagen. 
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Das Speicherpotential für den Einsatz von Batterien in PV-Anlagen beträgt längerfristig 60 

GWh/a. 

Batterien in Elektrofahrzeugen 

Batterien in Elektrofahrzeugen könnten in Zukunft eine wichtige Rolle bei der Energiespei-

cherung spielen, indem die Besitzer ihre Batterien in einem gewissen Umfang den EVU ge-

gen Entschädigung als Speicherkapazität zur Verfügung stellen, wenn diese am elektrischen 

Netz angeschlossen sind. Das langfristige Potential liegt bei 90 GWh/a. 

Potential und Wirtschaftlichkeit 

Bei den Stromkosten werden aktuelle Börsenpreise zugrunde gelegt, da es sich um Strom-

speicherung handelt ohne Netzentgelt und Abgaben wie bei den Pumpspeicherwerken ge-

rechnet, obschon die gesetzlichen Grundlagen dafür noch nicht vorhanden sind.  

Die folgende Tabelle zeigt das Potential für die Stromspeicherung, die Effizienz und die Kos-

ten der rückverstromten Elektrizität. 

Bewertung 

Die Wirkungsgrade bei der Stromspeicherung mit Power-to-Gas sind sehr tief und die End-

kosten des Stromes schon bei sehr kostengünstigem Ausgangsstrom von 4 Rp. /kWh extrem 

hoch. Power-to-Gas als Stromspeicher ist damit heute sehr ineffizient und sehr unwirtschaft-

lich. Zudem ist das Potential beschränkt. Auch die Weiterentwicklung der heute verwendeten 

Technik wird keine Umkehr dieser Situation bewerkstelligen.  

Stromspeicherung                                           

(Strom -> Zwischenspeicher -> Strom

Ausgangskosten 

Strom (1)

Speicherpotential Speicher 

Wirkungsgrad

Speicherkosten 

heute (3)

Endkosten 

Strom

Rp./kWh GWh/a % Rp./kWh Rp./kWh

Power to Gas

Produktion von Wasserstoff, 
Speicherung im Erdgasnetz und 

Rückverstromung mit BHKW bei je 1500 
Betriebsstunden

4 0.4 30% 26.0 72

Produktion von Wasserstoff, 

Speicherung im Erdgasnetz und 
Rückverstromung mit BHKW bei je 4000 
Betriebsstunden

4 1.1 30% 13.0 31

Produktion von Methan, Speicherung im 
Erdgasnetz und Rückverstromung mit 
BHKW bei je 1500 Betriebsstunden

4 20.1 20% 39.0 106

Produktion von Methan, Speicherung im 
Erdgasnetz und Rückverstromung mit 

BHKW je 4000 Betriebsstunden

4 53.6 20% 18.0 44

Batterien

Batterien in PV Anlagen, 150 
Speicherzyklen pro Jahr

4 60 (2) 90% 44/20 (5) 44/20 (5)

Batterien in Elektrofahrzeugen 4 90 (2) 90% (4) (4)

Pumpspeicher

Zum Vergleich: kleine 
Pumpspeicherkraftwerke

4 100 73% 8 bis 10 8 bis 10

(2) Langfristiges Potential

(3) Kosten der Stromspeicherung inkl. Kosten des verwendeten Stromes

(4) Kosten fallen weitestgehend beim Elektrofahrzeug an

(1) Bei der Stromspeicherung wird zugrundegelegt, dass kein Netzentgelt fällig wird (Analog Pumpspeicherkraftwerke)

(5) heute/langfristig. Falls die Batterien vom Besitzer der PV Anlage installiert werden sind die Kosten für den 
Mitgebrauch der Speicherkapazität bedeutend tiefer
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Besser sieht die langfristige Situation bei Batterien aus, diese werden für die Erhöhung des 

Eigenverbrauchsanteils in PV-Anlagen und als Energiespeicher in Elektroautos verwendet. 

Wenn die Kosten- und Speicherkapazitätsentwicklung so verläuft wie von Experten erwartet, 

werden in Zukunft hohe Batteriekapazitäten vorhanden sein und ein Teil ihres Speicherpo-

tentials könnte mit geringen Mehrkosten für die Kurzzeit-Stromspeicherung eingesetzt wer-

den. 

Eine im Vergleich zu Power-to-Gas hohe Effizienz und geringe Kosten weisen die Pump-

speicher-Kraftwerke auf. Die Realisation dürfte jedoch aus Umweltschutzgründen nicht ein-

fach sein, auch wenn es sich im Kanton Thurgau nur um kleine Anlagen handeln würde. 

7.2 Substitutionsspeicherung 

Von Substitutionsspeicherung sprechen wir, wenn kostengünstige Elektrizität verwendet 

wird, um mit oder ohne Zwischenspeicherung in einem späteren Zeitpunkt fossile Energie-

träger im Wärme- oder Verkehrssektor zu substituieren.  

Power-to-Gas 

Dies bedeutet bei Power-to-Gas, die Produktion von Wasserstoff oder Methan und deren 

Einspeisung in das Erdgasnetz oder in einen Wasserstoffspeicher an der Wasserstofftank-

stelle. Zu einem späteren Zeitpunkt wird der Wasserstoff und das Methan für Raumheizung 

oder Warmwasserbereitung oder im Mobilitätsbereich eingesetzt und substituiert dort fossile 

Energieträger. Als Standorte kommen wiederum die Übergabestationen von EGO in das 

Stadtnetz Frauenfeld und Weinfelden, sowie die Klär- und Biogasanlagen in Frage. Die aus-

gewiesenen Potentiale für die Stromspeicherung und die Substitutionsspeicherung sind da-

her nicht additiv, sondern alternativ. 

Power-to-Liquid 

Für Power-to-Liquid, im vorliegenden Fall wurde Power-to-Methanol betrachtet, kommt nur 

die Kehrichtverbrennungsanlage in Weinfelden als Standort in Frage. Nur diese produziert 

genügend, aktuell kostengünstige, erneuerbare Elektrizität. Im Kanton Thurgau gibt es keine 

grossen Wasserkraftwerke, deren Strom für eine Methanol-Produktion am Kraftwerkstandort 

verwendet werden könnte.  

Batterien 

Batterien finden ihr Anwendungsgebiet in Elektrofahrzeugen. Sie ersetzen Fahrzeuge, wel-

che sonst mit fossilen Treibstoffen betrieben worden wären. Betrachtet wurden Personenwa-

gen und Lieferwagen.  

Die folgende Tabelle zeigt die Ergebnisse der Potentialstudie für den Kanton Thurgau: 
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Bewertung Wärmebereich 

Der Einsatz von Power-to-Gas mit einer Zwischenspeicherung von Wasserstoff oder Methan 

im Erdgasnetz und einer späteren Anwendung im Wärmebereich, weist eine Effizienz von 50 

bis 60 % auf. Dies bedeutet, dass knapp die Hälfte der eingesetzten Elektrizität «verloren» 

geht. Elektroheizungen, welche heute wegen ungenügender Effizienz nicht mehr installiert 

werden dürfen, weisen eine fast doppelt so hohe Effizienz aus. Zudem sind die Kosten des 

produzierten Wasserstoffs/Methan etwa vier- bis fünfmal höher als diejenigen von Erdgas 

und etwa doppelt so hoch wie diejenigen von Biogas.  

Power-to-Heat ist den Power-to-Gas-Prozessen in Bezug auf Effizienz und Wirtschaftlichkeit 

deutlich überlegen. Wird die ursprünglich vorhandene Elektrizität über Power-to-Heat für den 

Antrieb elektrischer Wärmepumpen eingesetzt, kann insgesamt eine sieben- bis neunfach 

höhere Effizienz (Substitutionsfaktor) und gleichzeitig eine wesentlich bessere Wirtschaftlich-

keit erreicht werden. 

Power-to-Gas ist daher für eine Anwendung im Wärmebereich nicht geeignet. 

Substitutionsspeicherung Ausgangskosten 
Strom (3)

Strombedarf Substitutions-  
faktor bezogen 

auf den Heizwert

Substitutions-
potential

Kosten 
Wasserstoff 

Methan 

Methanol
Rp./kWh GWh/a % GWh/a Rp./kWh (Hu)

Power to Gas/Power to Liquid

Produktion von Wasserstoff, 
Speicherung im Erdgasnetz. 5500 

Betriebstunden

12 1.5 60% 0.9 25

Produktion von Methan in Klär- und 
Biomasseanlagen, Speicherung im 

Erdgasnetz. 5500 Betriebstunden

12 73.7 50% 36.9 31

Produktion von Methan in der Industrie 

4500 bis 6000 h pro Jahr
12 132 50% 66.0 31

Produktion von Methanol in der 
Kehrichtverbrennungsanlage  8000 
Betriebstunden und Anwendung als 

Motorentreibstoff

4 32 41% 13.1 21

Batterien (1)

Batterien in Elektrofahrzeugen im 
Vergleich mit Fahrzeugen mit 

Verbrennungsmotor

15 90 300% 270 (4) (2)

Power to Heat (1)

Bereitstellung von Raumheizung und 
Warmwasser mittels Wärmepumpen im 
Vergleich zu fossilen Feuerungen

15 135 455% 615 (5) (2)

(1) Grobe Schätzung des langfristigen Potentials
(2) Substitutionskosten fallen allenfalls bei den Elektrofahrzeugen und bei den Wärmepumpen an

(3) Da es sich nicht um eine Energiespeicherung mit Rückverstromung handelt, fallen Netzentgelte an wenn der Strom nicht, wie bei 
der Methanolerzeugung in der KVA, direkt aus einer Kraftwerksproduktion verwendet wird.

(5) Langfristig substituierbarer fossiler Brennstoffverbrauch durch Wärmespeicherung bei Wärmeerzeugung mit Wärmepumpen

(4) Langfristig substituierbarer fossiler Treibstoffverbrauch der Personenwagen und Lieferwagen bei Antrieb mit Elektrizität 
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Bewertung Mobilitätsbereich 

Im Bereich der Mobilität ist der Einsatz von Wasserstoff oder Methanol wegen der geringen 

Effizienz und den hohen Kosten höchstens bei Fahrzeugen denkbar, deren Betrieb nicht 

oder nur mit hohen Kosten elektrifizierbar ist. Die Elektrizität für die Herstellung dieser Treib-

stoffe darf dann keinesfalls aus fossilen Energien stammen, weil sonst etwa drei- bis viermal 

höhere CO2 Emissionen entstehen würden als beim direkten Betrieb des Fahrzeuges mit 

Benzin oder Dieseltreibstoff (Der Wirkungsgrad von Kraftwerk und Power-to-Gas beträgt, je 

nach Kraftwerktyp, etwa 20 bis 35 %).  

Die Kosten sind wegen des tiefen Wirkungsgrades stark vom Strompreis abhängig. Bei einer 

Verdoppelung des Strompreises von 4 auf 8 Rp. /kWh steigt zum Beispiel der Methanolpreis 

von 20 auf 30 Rp. pro kWh. 

Batterien können für die Substitutionsspeicherung in Elektrofahrzeugen eingesetzt werden. 

Im Vergleich zu Power-to-Gas und Power-to-Liquid ist der Substitutionsfaktor 5- bis 7-mal 

höher. Das heisst, mit einer Kilowattstunde Elektrizität kann durch den Ersatz von Fahrzeu-

gen mit Otto- oder Dieselmotoren durch Elektrofahrzeuge 5- bis 7-mal mehr fossile Energie 

substituiert werden als mit einem Ersatz durch Wasserstoff- Methan- oder Methanol betrie-

bene Fahrzeuge. Auch die Kosten der Substitutionsspeicherung durch Batterien sind we-

sentlich tiefer, da die Batterien bereits in den Elektrofahrzeugen vorhanden sind und nur 

Kosten für die zusätzliche Nutzung als Energiespeicher entstehen. Allerdings muss auch hier 

der Strom aus erneuerbarer Energie stammen, weil sonst die erwünschte CO2-Reduktion 

nicht eintritt. 

7.3 Netzentlastungsspeicherung 

Die Entlastung des elektrischen Netzes durch die zunehmende Einspeisung erneuerbarer 

Elektrizität, insbesondere durch Photovoltaikanlagen, führt heute nur in Einzelfällen, zum 

Beispiel bei abgelegenen Gehöften mit grosser solarer Stromproduktion zu Netzproblemen. 

In Zukunft wird sich die Netzproblematik verstärken, jedoch nur in ländlichen Gebieten und 

das primär in der Netzebene 5 und 7.  

Es existieren aber weit kostengünstigere Möglichkeiten für die Netzentlastung als die Spei-

cherung von Elektrizität in Batterien oder indirekt über Power-to-Gas. Im Vordergrund stehen 

Abregelung der Spitzenproduktion, Blindstrommanagement und das Lastmanagement über 

Power-to-Heat. Dieses Lastmanagement wird seit langem im Bereich der Wassererwärmung 

(Boiler) angewendet, in dem das Warmwasser primär in der Nacht bei schwacher Netzbelas-

tung und günstigen Tarifen bereitgestellt wird. Die Wassererwärmung könnte aber genauso 

gut auch tagsüber durch Strom aus den Photovoltaikanlagen erfolgen, sofern temporär eine 

Netzentlastung erforderlich wird.  

Bei den heutigen gut wärmegedämmten Gebäuden besteht auch bei der Raumheizung mit 

Wärmepumpen ein grosses Potential für die Netzentlastung, da es bei solchen Gebäuden 

eine zeitliche Flexibilität für die Wärmezufuhr gibt. Heute sind bereits sehr viele solche Ob-

jekte vorhanden, welche sehr kostengünstig zur Netzentlastung und zur Bereitstellung von 

Regelenergie eingesetzt werden können. 

In Zukunft können natürlich auch Batterien in Photovoltaikanlagen und Elektrofahrzeugen zu 

diesem Zweck verwendet werden. 

Die folgende Tabelle zeigt das Potential und die Speicherkosten (ohne Elektrofahrzeuge) 

auf. Die Nutzung der Wassererwärmer und der Gebäudemasse als Energiespeicher weist 

ein hohes Potential bei weniger als 1 Rp. /kWh Speicherkosten auf. 
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Bewertung 

Die Tabelle zeigt, dass das Potential zur Netzentlastungsspeicherung mit Power-to-Heat 
längerfristig mit 200 GWh/a gross und kostengünstig ist. Auch heute existiert mit bestehen-

den Wassererwärmern, Wärmepumpen und Anlagen zur Kälteerzeugung bereits ein gros-

ses, einfach steuerbares Lastmanagementpotential. 

7.4 Prioritätenliste 

Kriterien 

Für die Erstellung der Prioritätenliste werden folgende Kriterien verwendet: 

 Gesamteffizienz der Prozesskette. 

 Wirtschaftlichkeit 

 Entwicklungspotential 

Die Anwendung dieser Kriterien führt zu folgenden Ergebnissen: 

Stromspeicherung 

Power-to-Gas 

Die Gesamteffizienz vom Ausgangsstrom über das Zwischenprodukt Wasserstoff oder Me-

than bis zur rückverstromten Elektrizität beträgt aktuell 20 % (Methan) bis 30 % (Wasser-

stoff). Bei ursprünglichen Stromkosten von 12 Rp. /kWh betragen die Kosten der rückver-

stromten Elektrizität 50 bis 140 Rp. /kWh. Damit wird klar, dass Power-to-Gas als Stromspei-

cher auch bei bedeutenden zukünftigen Effizienzverbesserungen kein wirtschaftliches Ein-

satzpotential haben wird. 

Netzentlastungsspeicherung Speicherpotential Speicherkosten (3)

(Lastmanagement) GWh/a Rp./kWh

Power to Heat
Warmwasser 90 (1) < 1
Raumheizung (Gebäudemasse) 45 (2) < 1
Kälteerzeugung 65 < 2

(3) Nur Kosten für Lastmanagement

(1) langfristiges Potential, Bereitstellung Warmwasser mit Wärmepumpen

(2) langfristiges Potential Bereitstellung Raumwärme mit Wärmepumpen
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Batterien 

Batterien weisen hohe Wirkungsgrade von über 90 % bei der Stromspeicherung und daher 

eine sehr hohe Effizienz auf. Die aktuellen Stromspeicherkosten betragen 40 Rp. /kWh. Ex-

perten erwarten durch den steigenden Bedarf infolge der Elektromobilität mittelfristig eine 

Reduktion auf unter 20 Rp. /kWh. Auch dann sind Batterien allein zum Zwecke der Strom-

speicherung nicht wirtschaftlich. Eine Verbesserung kann erreicht werden, wenn Batterien 

zur Bereitstellung von Regelleistung eingesetzt werden. Eine wesentliche Verbesserung 

kann auch erzielt werden, wenn die Batterien primär für einen anderen Zweck eingesetzt und 

sekundär für die Stromspeicherung mitbenutzt werden, zum Beispiel Batterien in PV-Anlagen 

oder in Elektrofahrzeugen. 

Substitutionsspeicherung 

Die wichtigsten Einsatzgebiete der Substitutionsspeicherung sind die Substitution fossiler 

Brenn- und Treibstoffe durch erneuerbare Elektrizität.  

Power-to-Gas / Power-to-Liquid 

Die Gesamteffizienz vom Ausgangsstrom bis zum Endprodukt (Wasserstoff, Methan, Metha-

nol) bezogen auf den Heizwert liegt bei 40 % (Methanol), 50 % (Methan) respektive 60 % 

(Wasserstoff). Die Kosten des erzeugten chemischen Energieträgers hängen von den Pro-

zesskosten der Prozesseffizienz, den Kosten der eingesetzten Elektrizität und den Jahresbe-

triebsstunden ab. Wird Elektrizität aus dem Netz verwendet, liegen die Stromkosten bei 

grösseren Anlagen heute bei 12 Rp. /kWh. Bei Strom direkt aus einem Kraftwerk fallen kein 

Netzentgelt und keine Abgaben an und der aktuelle Marktpreis dieses Stromes liegt bei ca. 3 

bis 4 Rp. /kWh. Allerdings muss damit gerechnet werden, dass diese Marktpreise steigen 

können, zum Beispiel, wenn das aktuelle Überangebot durch die Ausserbetriebnahme von 

Atom- und/oder Kohlekraftwerken in Europa stark reduziert wird oder die politischen Rah-

menbedingungen für die erneuerbare Stromproduktion in der Schweiz geändert werden, wie 

dies zurzeit im Parlament diskutiert wird. Insgesamt lässt die geringe Effizienz, die ungenü-

gende Wirtschaftlichkeit und die Risiken der zukünftigen Strompreisentwicklungen den Ein-

satz von Power-to-Gas und Power-to-Liquid zur Substitution fossiler Treib- und Brennstoffe 

höchstens in Spezialfällen als sinnvoll erscheinen, zum Beispiel, wenn keine andere Substi-

tutionstechnologie zur Verfügung steht. 

Batterien 

Batterien als Substitutionsspeicher haben als Einsatzgebiet nur die Substitution von Treib-

stoffen mittels Elektrofahrzeugen. Im Brennstoffbereich ist die Effizienz anderer Verfahren 

(Power-to-Heat) bedeutend höher und der Einsatz kostengünstiger. Bei der Elektromobilität 

können die Batterien jedoch ihre Vorteile der hohen Effizienz voll ausspielen, wie der Ver-

gleich des Energieverbrauchs des Hyundai iX35 (Brennstoffzelle und Elektromotor) und des 

Hyundai Ionic (Batterien und Elektromotor). 

Der ix35 benötigt 1 kg H2 auf 100 km. Dies entspricht einem Energieverbrauch (Heizwert) 

von 33.3 kWh/100 km. Für die Produktion von H2 mittels Elektrolyse, den Transport zur 

Tankstelle und die Speicherung werden gemäss Angaben in [25] für 1 kg Wasserstoff (Heiz-

wert) 64.3 kWh Elektrizität benötigt werden. Dazu kommen 2 kWh/kg für die Speicherung. 

Für eine Strecke von 100 km benötigt der iX35 daher 33.3 * 1.93 + 2 = 66.3 kWh Elektrizität. 

Der etwas kleinere Hyundai Ionic Elektro benötigt gemäss Angabe 11.5 kWh Elektrizität auf 

100 km also 5.75-mal weniger. 
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Die Reichweite des ix35 soll 590 km diejenige des Ionic 280 km betragen. Hier weist die 

Brennstoffzelle daher grosse Vorteile auf.  

Insgesamt sind die Vorteile des reinen Elektrofahrzeuges betreffend Effizienz und Wirtschaft-

lichkeit so gross, dass Brennstoffzellenfahrzeuge nur dort zum Einsatz kommen werden, wo 

ein rein batteriegetriebenes Elektrofahrzeug nicht möglich ist. 

Power-to-Heat 

Power-to-Heat kann nur für die Substitution von Brennstoffen eingesetzt werden. Im Vorder-

grund stehen die Bereitstellung von Raumwärme und Warmwasser mittels Elektrowärme-

pumpen. 

Wärmepumpen sind für Heizleistungen von einigen kW bis einigen MW am Markt verfügbar. 
Sie können je nach Art und Temperatur der Wärmequelle aus einer kWh Elektrizität 3 bis 6 
kWh Wärme erzeugen. 

Netzentlastungsspeicherung 

Für die Netzentlastungsspeicherung stehen Power-to-Heat und Batterien zur Verfügung. 

Power-to-Heat wird für diesen Zweck seit langem bei der Wassererwärmung und den Elekt-

rospeicherheizungen eingesetzt, indem diese in der Niedertarifzeit während der Nacht gela-

den werden und so eine Netzentlastung während der Spitzenverbrauchszeiten erreicht wird. 

Durch die immer zahlreicher werdenden Niedrigenergiehäuser ergeben sich zusätzliche 

Möglichkeiten zur Netzentlastungsspeicherung. Bei diesen Objekten besteht wegen der sehr 

guten Wärmedämmung und der Gebäudemasse eine Flexibilität beim Zeitpunkt der Wärme-

zufuhr. Diese Art der Netzentlastungsspeicherung ist sehr kostengünstig, betragen doch die 

Kosten nur 0.5 bis 2 Rp. /kWh.  

Batterien nur zum Zwecke der Netzentlastungsspeicherung sind heute und, soweit über-

blickbar, auch in Zukunft zu teuer. Batterien werden jedoch zunehmend in kleineren PV-

Anlagen, zum Beispiel in Einfamilienhäusern, zur Erhöhung des Eigenverbrauchsanteils ein-

gesetzt. Wenn der Ladezustand dieser Batterien nicht gesteuert wird, werden sie in der 

Nacht entladen und im Laufe des Vormittags geladen. An sonnigen Tagen wird die Batterie 

bereits deutlich vor Mittag geladen sein und damit wird das Netz über die Rücklieferung wie-

der voll belastet. Es braucht daher die Zusammenarbeit von PV-Besitzer und Elektrizitätslie-

ferant, um ein Optimum an Eigenbedarfsdeckung, Netzbelastung, Stromeinkauf und Verkauf 

Regelenergie zu ermöglichen. 
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Prioritäten im Kanton Thurgau 

Aufgrund dieser Ausführungen ergibt sich für den Kanton Thurgau folgende Prioritätenliste: 

Effizient und kostengünstig 

 Einsatz bestehender thermischer Speicher bei der Wassererwärmung und Raumhei-

zung durch Wärmepumpen und bei der Kälteerzeugung für die Netzentlastungs- und 

Substitutionsspeicherung. Potential 200 GWh/a, respektive 12 % des Jahresstrom-

verbrauchs im Kanton Thurgau. 

 Strom- und Netzentlastungsspeicherung mit Batterien in PV-Anlagen und mittelfristig 

in Elektrofahrzeugen. Potential 150 GWh/a, respektive 9 % des Jahresstromver-

brauchs im Kanton Thurgau. 

Effizient 

 Substitutionsspeicherung mit Batterien durch vermehrten Einsatz von Elektrizität im 
öffentlichen Verkehr, Gemeindefahrzeugen, Personen- und Lieferwagen. 

Ineffizient und teuer 

 Power-to-Methanol und Verwendung im Mobilitätssektor: Max. Substitutionspotential 

Treibstoffe 13 GWh/a 

 Power-to-Wasserstoff: Max. Substitutionspotential fossile Brennstoffe 0.9 GWh/a; 

max. Stromspeicherpotential 1.1 GWh/a 

 Power-to-Methan: Max. Substitutionspotental fossile Brennstoffe 36.9 GWh/a; 

max. Stromspeicherpotential 53.6 GWh/a 

 Power-to-Methan in der Industrie: Max. Substitutionspotential Erdgas 66 GWh/a 
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8 Handlungsmöglichkeiten/Beteiligungen 

Aufgrund der Prioritätenliste ergeben sich folgende Handlungsmöglichkeiten durch die  

Öffentliche Hand und die Energieversorger: 

8.1 Öffentliche Hand 

 Schaffen von guten Rahmenbedingungen für die Nutzung von elektrischen Wärme-

pumpen und Elektrofahrzeugen in der kantonalen und kommunalen Gesetzgebung. 

 Beschaffung von Elektrofahrzeugen bei allen öffentlichen Betrieben, sobald zuverläs-

sige und funktionale Angebote vorliegen, zum Beispiel Kommunalfahrzeuge, Auto-

busse und PKW’s. 

 Es wird vorgeschlagen zu prüfen, ob eine, allenfalls erhöhte, Förderung von Spei-

cherbatterien in PV-Anlagen mit der Auflage verbunden werden soll, dass die Batte-

rien auch der Netzentlastung zu dienen haben. 

 Prüfung eines Beratungsangebotes im Bereich PV/Batteriespeicher/Elektromobilität 

und Netze in Zusammenarbeit mit den EVU. 

8.2 Energieversorger 

In Bezug auf die mögliche volle Öffnung des Strommarktes, ist die Stärkung der Kundenbin-
dung sehr wichtig. Die Produktion von Elektrizität wird vermehrt dezentral erfolgen und die 
Tarife werden dynamischer. Dies gibt den Elektrizitätsversorgern, welche direkt Endkunden 
beliefern, Chancen für eine engere Zusammenarbeit, welche auch die Kundenbindung stär-
ken wird. Im Falle einer vollständigen Strommarktöffnung wird dies von grosser Wichtigkeit 
sein. Konkret ergeben sich folgende Möglichkeiten: 

 Einsatz von Smart Metering. 

 Lastmanagement durch Steuerung von elektrischen Wärmepumpen für die Raumhei-
zung und Warmwasserbereitstellung unter Ausnutzung der thermischen Speicherfä-
higkeit und von Wettervorhersagen. Sicherstellung eines optimalen Betriebes und ra-
sches Eingreifen bei Störungen. 

 Virtueller Zusammenschluss dieser Anlagen um das Netz zu entlasten, Tertiärregel-
leistung anzubieten und kostengünstiger am Strommarkt einzukaufen. 

 Verstärkung der Aktivitäten für die Installation und/oder den Betrieb von Solarstrom-
anlagen zusammen mit Batterien. Nutzung der freien Batteriespeicherkapazität von 
Elektrofahrzeugen in Zusammenarbeit mit den Kunden, zum Beispiel über eine App, 
mit welcher der Kunde per Smartphone die benötigte Restspeicherkapazität am Ta-
gesanfang eingeben kann. 

 Installation von Ladestationen für Elektrofahrzeuge im Versorgungsgebiet. 

 Prüfung des Einsatzes von Netzbatterien für die Bereitstellung von Regelenergie und 

zur Netzentlastung. 

 Verstärkte Zusammenarbeit mit den dezentralen Stromkonsumenten und -

Produzenten, den sogenannten Prosumern.  

 Nutzung der Möglichkeiten der Digitalisierung an der Schnittstelle Netzbetrei-

ber/Konsumenten/Produzenten.  
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 Zusammenarbeit mit spezialisierten Arbeitsgruppen in Hoch- und Fachhochschulen. 

Zum Beispiel im Projekt «Energie Chance» von Prof. S. Roth an der FHNW. Die 

FHNW beschreibt das Projekt wie folgt [31]: 

«Im Zentrum der Strategischen Initiative «Energy Chance» steht das Projekt Energie-

verbund. Erzeuger, Speicher und Nutzer von Energie sollen in einem regionalen Ver-

bund einen hohen Selbstversorgungsgrad bei möglichst ausgeglichener Leistungsbi-

lanz realisieren. Dazu sind neue Speicherkonzepte sowie «intelligente» Stromnetze 

(smart grids) und Verbraucher (smart homes) für den dynamischen Ausgleich von 

Verbrauch und Produktion unerlässlich. Im Sinne eines Pilotprojekts soll der Energie-

verbund als Machbarkeitsnachweis, Demonstrations- und Lernobjekt dienen». 
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9 Glossar 

Abregelung Spitzenleistung Die maximale mögliche Produktionsleistung einer An-
lage wird bei Überlast im Netz nur soweit von der 
Netzbelastung zulässig genutzt. 

Biogasanlage/Blockheizkraftwerk In einer Biogasanlage wird durch Vergärung von Bio-
masse (z.B. Gülle, Mist, Grünschnitt, Erntereste) Bio-
gas erzeugt. In einem Blockheizkraftwerk (BHKW) 
wird Biogas in Strom und Wärme umgewandelt. 

Blindleistungsmanagement Im elektrischen Netz fliessen sowohl Wirk- wie Blind-
ströme. Die Blindströme belasten das Netz können 
aber sonst nicht genutzt werden. Durch eine gezielte 
Steuerung der Blindleistung von Produktionsanlagen 
und Verbrauchern kann die Netzbelastung reduziert 
werden. 

Brennwert Mass für die spezifisch je Bemessungseinheit in ei-
nem Stoff enthaltene thermische Energie.

Eigenbedarfsanteil Anteil der Produktion aus einer Photovoltaik-Anlage 
welcher zur Deckung des Eigenbedarfs des von der 
Photovoltaikanlage versorgten Objektes genutzt wer-
den kann. Die restliche Produktion fliess zurück in das 
Netz. 

Elektrolyse Zerlegung von Wasser in Wasserstoff und Sauerstoff 
mit Hilfe von elektrischem Strom. 

Energiebezugsfläche Summe aller beheizten Grundflächen in einem Ge-
bäude. 

Energieperspektiven 2050 Es handelt sich um Wenn-Dann-Analysen zur Ener-
giezukunft der Schweiz. Sie bilden die Grundlage für 
die Energiestrategie 2050 des Bundes.  

Gestehungskosten Die Gestehungskosten beinhalten die Kapitalkosten 
sowie die Betriebs- und Unterhaltskosten, die nötig 
sind, um eine Kilowattstunde Energie zu produzieren.  

Heizwert Mass für die spezifisch je Bemessungseinheit in ei-
nem Stoff enthaltene thermische Energie ohne Kon-
densation des Wasserdampfes.

Klimakälte Kälteanwendungen (Klimaanlagen), die für die Raum-
konditionierung eingesetzt werden. 

Lade-/Entladeregime Steuerung von Ladung und Entladung der Batterie, 
um einen optimalen und dauerhaften Betrieb zu ge-
währleisten. 

Netzbatterien Netzbatterien sind deutlich grösser als die Klein-
Batteriesysteme, wie sie für PV-Anlagen verwendet 
werden und weisen Leistungen bis mehreren Mega-
watt (MW) auf.  

Plug-In-Hybridfahrzeug Fahrzeug, dessen Batterie sowohl über den Verbren-
nungsmotor als auch am Stromnetz geladen werden 
kann. 
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Power-to-Gas Aus Wasser entsteht durch Elektrolyse Wasserstoff. 
Unter Zugabe von Kohlendioxid (CO2) kann dieser 
Wasserstoff zu Methan umgewandelt werden. Methan 
kann ins Erdgasnetz eingespeist und damit gespei-
chert werden.  

Power-to-Liquid / Power-to-Fuel Technische Prozesse auf Basis von Power-to-Gas, die 
die Herstellung flüssiger Kraftstoffe zum Ziel haben 

Primär-/Tertiärregelleistung Ungleichgewichte zwischen Stromangebot und -
nachfrage im Netz werden durch Kraftwerke innerhalb 
festgelegter Fristen ausgeglichen. Die vorgehaltene 
Reserveleistung muss bei der Primärregelleistung in-
nerhalb von 30 Sekunden, bei der Tertiärregelleistung 
innerhalb von 15 Minuten, abgerufen werden können.  

Prozesswärme Wärme, die für industrielle Prozesse benötigt wird. 
Pumpspeicherkraftwerk Umwandlung von elektrischer Energie in potentielle 

Energie durch Hinaufpumpen von Wasser in ein hö-
hergelegenes Reservoir. Bei Bedarf kann dieses 
Wasser wieder in das untere Gewässer abfliessen und 
mittels Turbine und Generator Strom erzeugen.  

Stromspeicherung Umwandlung von Strom in eine andere Energieform 
zur Speicherung und anschliessende Umwandlung in 
Strom. 

Substitution fossiler Energie Ersatz fossiler Energieträger wie Erdöl und Erdgas 
durch erneuerbare Energien wie Holz, Umweltwärme, 
Sonne, Wind oder Wasserkraft. 

Wärmepumpe Gerät zur Nutzung der Wärme aus dem Erdreich, dem 
Grundwasser oder der Luft, um sie für Heizung und 
Warmwasser zu nutzen. 

Wirkungsgrad Effizienzmass bei der Energieumwandlung. Quotient 
der nutzbaren Energie nach der Umwandlung und der 
zugeführten Energie. 
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Anhang 1 

Biogasanlagen im Kanton Thurgau 
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Anhang 2 Potentielle Standorte für Power-to-Gas 




