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Zusammenfassung

Wasserstoff als Energietrager oder industrieller Rohstoff kommt auf dem Weg zur Kii-
maneutralitdt eine wichtige Plattformfunktion zu. Dies gilt insbesondere dort, wo heute
davon ausgegangen werden muss, dass trotz konsequenter Bemuhungen bei Energie-
effizienz und der Direktnutzung erneuerbaren Stroms eine vollstandige Dekarbonisie-
rung nicht moglich sein durfte. Die Chancen und Potenziale von Wasserstoff ergeben
sich einerseits aus der Vielfalt der Herstellungspfade zur Bereitstellung von klimaneut-
ralem Wasserstoff. Andererseits eignet sich klimaneutraler Wasserstoff in erheblicher
Breite flr den direkten energetischen Einsatz bzw. als industrieller Rohstoff oder als
stoffliche Grundlage flur die Erzeugung anderer synthetischer Energietrager.

Wasserstoff wird bereits heute in einer ganzen Reihe von Industrieprozessen genutzt.
Zur Anwendung kommt dabei im Wesentlichen grauer Wasserstoff. Dieser wird entwe-
der auf der Basis von Kohlenwasserstoffen (vornehmlich Erdgas) Gber den Prozess der
Dampfreformierung hergestellt oder in Elektrolyseanlagen produziert, die Gberwiegend
mit auf Basis fossiler Brennstoffe erzeugtem Strom betrieben werden. Die Herstellung
von grauem Wasserstoff ist so mit relativ hohen Treibhausgasemissionen verbunden.

Mit Blick auf die Erzeugung von klimaneutralem oder weitgehend klimaneutralem Was-
serstoff sind flr die kommenden ein bis zwei Dekaden vor allem drei Herstellungspfade
von besonderer Bedeutung:

o  Grlner Wasserstoff wird auf Basis zusatzlich erschlossener regenerativer Quel-
len mit Elektrolyseanlagen erzeugt. Im Grundsatz handelt es sich hierbei um
eine erprobte Technologie, flr die jedoch noch erhebliche technologische Ver-
besserungen und Kostensenkungen durch den breiteren Einsatz und die Ska-
lierung der Technologie erwartet werden kdnnen. Zentrale Parameter fur die
kostengtinstige Produktion griinen Wasserstoffs sind die Verfigbarkeit und die
Kosten von regenerativ erzeugtem Strom, die Investitionskosten flr die Elekt-
rolyseanlagen, deren Jahresauslastung sowie kostenglnstige Transportoptio-
nen bzw. Infrastrukturen.

« Blauer Wasserstoff wird tGber die Dampfreformierung von Kohlenwasserstoffen
(vornehmlich Erdgas) erzeugt, der eine Abscheidung sowie der Abtransport und
die Ablagerung des anfallenden Kohlendioxids (CO2) nachgeschaltet werden.
Hierbei handelt es sich um groflindustriell breit erprobte und vergleichsweise
kostengunstig verfugbare Technologien (ggf. mit Ausnahme des Abtransports
von CO, per Schiff). Zentrale Parameter fur die kostenglnstige Bereitstellung
sind der Preis des Erdgases sowie die Zusatzkosten flr die Abtrennung, den
Abtransport und die Ablagerung des CO,. Die Kostensenkungspotenziale in
diesen Bereichen sind begrenzt.

« Turkiser Wasserstoff wird Uber die Pyrolyse von Kohlenwasserstoffen (vor-
nehmlich Erdgas) erzeugt. Als Endprodukte entstehen hier Wasserstoff und fes-
ter Kohlenstoff. Es handelt sich dabei um eine bisher noch nicht im groRRindust-
riellen Malstab eingesetzte Technologie, die bei entsprechender Erprobung
und Skalierung jedoch interessante Kostenniveaus erwarten Iasst. Ein wichtiger
Vorteil dieser Technologie ist die Erzeugung von festem Kohlenstoff, der als
stoffliches Basismaterial weiter vermarktbar oder einfacher zu deponieren ist
als gasférmiges CO.. Unbedingte Voraussetzung fur die Klimaneutralitat
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tirkisen Wasserstoffs ist jedoch, dass der erzeugte Kohlenstoff nicht in Prozes-
sen eingesetzt wird, bei denen es wieder zur Freisetzung von COz in die Atmo-
sphare kommt.

Wasserstoff ist und bleibt ein relativ teurer Energietrager bzw. Rohstoff. Vor diesem Hin-
tergrund spielen die Kosten bzw. die Preise des Aufkommens eine wichtige Rolle. Fur
die reinen Erzeugungskosten von griinem Wasserstoff, erweisen sich in vielen Fallen
Produktionsstandorte auflerhalb Deutschlands als vorteilhaft. Die Kosten des Antrans-
ports von Wasserstoff nach Deutschland kdnnen jedoch diese Erzeugungskostenvorteile
fur griinen Wasserstoff in vielen Fallen (d.h. jenseits des Pipeline-Transport tGiber mittlere
Entfernungen) deutlich tiberkompensieren. Ahnliches kann sich fir die einheimische Er-
zeugung von grunem Wasserstoff auf Basis importierten Stroms ergeben, die durch die
entsprechend notwendigen Netzkosten verteuert wird. Fir blauen und tirkisen Wasser-
stoff erscheint der Antransport von Erdgas nach Deutschland und die inlandische Erzeu-
gung des Wasserstoffs aus der Kosten- sowie der Skalierungsperspektive zumindest fiir
die nachsten ein bis zwei Dekaden als vorteilhaft.

Mit Blick auf die aktuellen und in unterschiedlichen Entwicklungsvarianten erwartbaren
Kosten flir Wasserstoff ergibt sich eine wichtige Bewertungsgrolie tber die CO,-Preise,
die Uber das Emissionshandelssystem der Europaischen Union (EU ETS) oder andere
CO2-Bepreisungssysteme zur Herstellung der Kostenparitat z.B. mit fossilem Erdgas
notwendig waren.

Bei grinem Wasserstoff entstehen fiir die groRvolumige Herstellung beim aktuellen
Technologie- und Kostenstand Bereitstellungskosten von (deutlich) dber 80 Euro je Me-
gawattstunde (€/MWh), bezogen auf den unteren Heizwert des Wasserstoffs. Zur Erzie-
lung der Kostenparitat mit Erdgas waren damit CO.-Preise von iber 300 Euro je Tonne
(€/t) notwendig. Mit Blick auf den Zeithorizont 2030 und 2050 kénnte fur griinen Wasser-
stoff aus einheimischer Produktion oder Uber Importe eine Kostenparitat mit fossilem
Erdgas bei CO2-Preisen von 200 bis 250 €/t hergestellt werden, fir den Zeithorizont 2050
kénnen sich diese Werte auf 75 bis 150 €/t CO, verringern. Voraussetzung fir die Be-
reitstellung von griinem Wasserstoff aus dem Ausland sind jedoch auch geringe Trans-
portkosten, die sich v.a. bei Pipelineverbindungen tUber Entfernungen von weniger als
2.000 km ergeben kdnnen. Das zukunftige Volumen der inlandischen Bereitstellung gru-
nen Wasserstoffs ergibt sich damit v.a. aus den flachen- und akzeptanzseitigen Begren-
zungen der regenerativen Stromerzeugung in Deutschland sowie den Kosten fiir Trans-
porte aus dem Ausland und den Finanzierungsmdglichkeiten fur internationale Projekte.

Fur blauen Wasserstoff kann bei den erwartbaren Preisen fiir Erdgas mittelfristig eine
Kostenparitat bei CO»-Preisen von unter 200 €/t erreicht werden. Eine deutlich dartber-
hinausgehende Reduktion der zur Kostenparitat notwendigen CO,-Preise ist jedoch
nicht zu erwarten. Das Volumen der Bereitstellung von blauem Wasserstoff ergibt sich
damit v.a. aus den speicher- und akzeptanzseitigen Beschrankungen der sichern und
dauerhaften CO,-Speicherung. Eine Produktion von blauem Wasserstoff im weiter ent-
fernten Ausland und der Antransport nach Deutschland ist wegen der vergleichsweise
hohen Transportkosten des Wasserstoffs und der grolen Kapazitaten der ggf. umzu-
bauenden Erdgaspipelines zumindest mittelfristig kaum zu erwarten, so dass blauer und
ggf. auch turkiser Wasserstoff zunachst v.a. inlandisch produziert werden durften.

Vor diesem Hintergrund ware intensiv zu prifen, inwieweit bzw. fir welche Mengen
blauer und bei entsprechend rascher Technologieentwicklung auch turkiser Wasserstoff
mit Blick auf die im Kontext ambitionierterer Klimaschutzziele kurz- und mittelfristig
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nachgefragten Wasserstoffmengen, die unterschiedlichen Restriktionen sowie die Kos-
tenniveaus und -trends als Komplementarstrategie einen Beitrag fir die Hochlaufphase
eines Wasserstoffsegments in der deutschen Energie- und Rohstoffversorgung leisten
kann bzw. soll. Grundsatzlich ware ein solcher Beitrag jedoch nur als Komplementarstra-
tegie zum gleichzeitig notwendigen und vor allem auf massive Kostensenkungen abzie-
lenden Markthochlauf fir griinen Wasserstoff sinnvoll. Angesichts der mittel- bis lang-
fristig erforderlichen Wasserstoffmengen wirden sich aus einer solchen zweigleisigen
Strategie keine Lock-in- oder Verdrangungseffekte ergeben, wenn die Kostensenkungs-
strategie fur griinen Wasserstoff friihzeitig initiiert und konsequent verfolgt wird. Eine in
der langen Frist nachhaltige und klimaneutrale Wasserstoffversorgung wird letztlich nur
mit grinem Wasserstoff als dominierender Technologiesaule darstellbar sein.

Die Herstellung synthetischer Energietrager aus Wasserstoff ist vor allem abh&ngig von
den Kosten der Wasserstoffversorgung, den Investitionskosten der Weiterverarbeitungs-
anlagen sowie den Bereitstellungskosten flir das erforderliche klimaneutrale CO,. Die
technischen Prozesse sind teilweise groBindustriell erprobt oder befinden sich im Uber-
gang von Demonstrationsanlagen zur industriellen Produktion. Der Weiterentwicklung
der Abtrennung von CO; aus der Luft kommt dabei eine entscheidende Bedeutung zu,
um klimaneutrale synthetische Energietrager produzieren zu kdnnen. Die zur Herstel-
lung einer Kostenparitat mit fliissigen fossilen Kraftstoffen notwendigen CO»-Preise lie-
gen fur synthetische Flissigkraftstoffe jedoch bei mittleren Annahmen fiir 2030 im Be-
reich von 200 bis 300 €/t sowie fur 2050 im Bereich von 150 bis 200 €/t. Fir synthetisches
Methan liegen die entsprechenden Werte flir 2030 bei 350 €/t und dartber sowie flr
2050 bei Uber 250 €/t CO,. Darliber hinaus spielen Transportkosten flir synthetische
Flissigtreibstoffe eine nur geringe, flr synthetisches Methan jedoch eine signifikante
Rolle.

Somit kdnnen synthetische FlUssigtreibstoffe in der langeren Frist fur einige Einsatzbe-
reiche vertretbare, wenngleich auch weiterhin hohe Kostenniveaus erreichen, fir syn-
thetisches Methan kann dies aufgrund der hohen Transportkosten kaum erwartet wer-
den.

Eine spezifische Situation ergibt sich fur die Produktion von Ammoniak auf der Basis von
grinem Wasserstoff, der dann direkt als chemischer Rohstoff Verwendung finden kann.
In diesem Bereich ist bereits in der kurzen bis mittleren Frist eine wirtschaftlich interes-
sante Wasserstoffanwendung zu erwarten.

Mit Blick auf die Bereitstellung von klimaneutralem Wasserstoff erscheint aus der strate-
gischen Perspektive ein stufenweiser Ansatz empfehlenswert. Zentrale Elemente sind
hier zunachst die Konzentration der Demonstrations- und Skalierungsanstrengungen auf
die Elektrolyseanlagen (im Inland, ggf. aber auch im Ausland), den internationalen Was-
serstoff-Transport, die Wasserstoffherstellung aus Pyrolyse, die CO2-Abtrennung aus
der Luft sowie die Herstellung von flissigen Flugtreibstoffen. Fir die Bedienung vorhan-
dener sowie die ErschlieBung der ersten, volumenmaRig signifikanten, neuen Wasser-
stoffanwendungen bleibt intensiv zu prifen, inwieweit bzw. fir welche Mengen ein Be-
reitstellungssegment von blauem und ggf. tirkisem Wasserstoff entwickelt werden kann
bzw. soll, ohne dass der perspektivische Hochlauf der Versorgung mit grinem Wasser-
stoff behindert wird. Es kann erwartet werden, dass sich der Wechsel zu griinem Was-
serstoff im Zeitverlauf aufgrund der sinkenden Kosten vollziehen wird. Dieser notwen-
dige Substitutionsprozess muss jedoch politisch flankiert und abgesichert werden. Die
Bereitstellung von synthetischen Flug- und Schiffstreibstoffen wird in jedem Fall
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notwendig, die Entwicklung und Skalierung von Bereitstellungsegmenten fur weitere
synthetische Energietrager (z.B. fiir den motorisierten Individualverkehr) wird als wenig
perspektivreich eingeordnet.

So bilden neben MalRnahmen zur Technologieentwicklung und -skalierung v.a. die Zer-
tifizierung der Klimaneutralitat und der Nachhaltigkeit von Wasserstoff bzw. wasserstoff-
basierten synthetischen Energietragern sowie die Reduzierung von Investitionsrisiken
im Ausland, ggf. bis hin zur Etablierung eines Wasserstoff-Importziels, zentrale politische
Handlungsfelder. Mit Blick auf die inlandische Herstellung von griinem Wasserstoff ist
hervorzuheben, dass die Beaufschlagung der Strombezugskosten mit Steuern, Abgaben
und Umlagen, aber letztlich auch die Netznutzungsentgelte die Wirtschaftlichkeit der
Wasserstofferzeugung massiv verschlechtert. Neben der ohnehin erforderlichen verur-
sachergerechten Reform von Steuern, Abgaben und Umlagen fur Strom kommt daher
der Standortwahl von Erzeugungsanlagen fir griinem Wasserstoff in unmittelbarer Nahe
der regenerativen Stromerzeugung eine entscheidende Rolle zu, v.a. mit Blick auf die
Offshore-Windkrafterzeugung.

Fur den Zeithorizont 2050 kann im Kontext des Klimaneutralitatsziels fir Deutschland
ein Bedarf von Wasserstoff bzw. wasserstoffbasierten Energietragern fur den Endein-
satz von etwa 400 bis 900 TWh entstehen, wobei in den meisten Analysen der ganz
Uberwiegende Teil aus dem Ausland bezogen wird (zum Vergleich: aktuell betragen die
Netto-Importe flr alle Energietrager umgerechnet ca. 2.600 TWh). Fir das Jahr 2030 —
und fUr das bisherige Zielsystem der deutschen und europaischen Klimapolitik — liegt der
zusatzliche Bedarf an Wasserstoff bzw. wasserstoffbasierten Energietragern jedoch
auch in den Studien mit perspektivisch hoher Nachfrage bei Werten von unter 50 TWh.
Unter MalRgabe ambitionierterer europaischer Klimaschutzziele kann fir den Zeithori-
zont 2030 eine grdlkere Nachfrage entstehen.

Selbst unter Annahme massiver Fortschritte bei Technologien und Kosten ist abzuse-
hen, dass Wasserstoff und wasserstoffbasierte synthetische Energietrager sehr hoch-
wertige, mengenmafig begrenzt verfligbare und auch langerfristig vergleichsweise teure
Energietrager bleiben. Vor diesem Hintergrund ist die gezielte Allokation des Einsatzes
dieser Energietrager von spezifischer Bedeutung und kommt der Anwendungsseite eine
besondere Bedeutung zu.

Ein erstes zentrales Handlungsfeld bilden die Bereiche, in denen die Alternativen zur
Anwendung von Wasserstoff oder wasserstoffbasierten Energietragern knapp sind und
anwendungsseitig vollig neue Technologieansatze, Innovationsvorlaufzeiten und Skalie-
rungsprozesse notwendig sind. Dies gilt einerseits flr industrielle Anwendungen (Eisen-
und Stahlerzeugung, chemische Industrie, Hochtemperaturprozesse) sowie anderer-
seits die nicht oder nur teilweise fur die direkte oder batterieelektrische Elektrifizierung
geeigneten Segmente des Verkehrs (Flug- und Seeverkehr, nicht fir die Elektrifizierung
geeignete Teile des Langstrecken-Schwerlastverkehrs auf der Stral’e sowie des Schie-
nenverkehrs). Angesichts der Kostensituation und des breiten Flankierungsbedarfs
durch sehr unterschiedliche Instrumente (Demonstrationsvorhaben, Investitionskosten-
zuschusse, Produktionspramien etc.) empfiehlt sich hier ein in zeitlichen Phasen struk-
turierter Einsatz von griinem bzw. nach entsprechender Prufung auch blauem sowie ggf.
turkisem Wasserstoff. Ob und inwieweit fur den Markthochlauf auch der Einsatz grauen
Wasserstoffs verfolgt wird, bedarf vor dem Hintergrund der damit verbundenen Emissi-
onen und Kosten, aber auch mit Blick auf die Mengengeruste intensiver Prafungen.
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Ein zweites robustes Handlungsfeld bilden die Anwendungsbereiche, in denen sich
Wasserstoff bereits kurz- und mittelfristig als attraktive Emissionsminderungsoption er-
weisen kann. Hierzu gehért die Anwendung von (griinem) Wasserstoff fir die Ammoni-
akherstellung (v.a. im Ausland) sowie der Einsatz von (grinem) Wasserstoff in Raffine-
rien. In diesen Bereichen kénnten relativ schnell erste Emissionsminderungspotenziale
durch den Einsatz von Wasserstoff erschlossen werden.

Im Zuge des Ausstiegs aus der Kohleverstromung werden in den nachsten Jahren er-
hebliche Kapazitaten im Bereich der Kraft-Warme-Kopplung auf Erdgasbasis errichtet
werden. Die Gewahrleistung der Wasserstoff-Readiness fur diese Anlagen (im Bereich
der Verbrennungsprozesse, aber auch und besonders der Peripherieanlagen) bildet mit
hoher Wahrscheinlichkeit ein drittes robustes Handlungsfeld, das iber die entsprechen-
den Anpassungen der Finanzierungsinstrumente sowie der Infrastrukturregulierung
adressiert werden sollte.

Deutlich zu hinterfragen ist die Ausrichtung eines Markthochlaufs fur Wasserstoff mit
Blick auf die Bereiche der Niedrigtemperaturwarme sowie den Stralenverkehr (mit Aus-
nahme von nicht fur die Elektrifizierung geeigneten Anteilen des Schwerlastverkehrs).
Zur Vermeidung von erheblichen Fehlinvestitionen, Lock-in-Effekten bzw. sehr hoher
Kosten des zukiinftigen Systems sind hier strategische Klarungen und klare Richtungs-
entscheidungen auf Grundlage intensiver Analysen der robust erwartbaren Einsatzpo-
tenziale bzw. der Alternativoptionen unerlasslich.

Mit Blick auf die langfristig bereits heute klar eingrenzbaren Handlungsbereiche wird
ebenfalls klar, dass v.a. der Einsatz von reinem Wasserstoff relevant ist und Beimi-
schungsstrategien zumindest im Bereich der Endanwendungen nicht zukunftsfahig sind.
Beimischungen erscheinen allenfalls als Ubergangslésungen fir den Transport (d.h. mit
Ausfilterung am Punkt der Wasserstoffnachfrage) sinnvoll.

Die Infrastruktur fir Wasserstoff bildet eine zentrale Determinante fir die Entwicklung
eines Wasserstoffsegments in der deutschen und europaischen Volkswirtschaft. Die Inf-
rastrukturentwicklung bildet dabei auch eine wesentliche Rahmenbedingung fir die Sek-
torallokation des Wasserstoffs. Hier sind planungs-, investitions- bzw. regulierungsseitig
strategische Entscheidungen zu treffen und Instrumente zu schaffen, in welchen Bereich
der Fernleitungs- und Verteilnetze jegliche Infrastrukturinvestitionen nur noch unter Maf3-
gabe der Wasserstoff-Readiness (im Sinne einer Passfahigkeit zu einer reinen Wasser-
stoffversorgung) zulassig sind, in welchen Regionen und in welchen Zeitraumen Umris-
tungsprozesse geplant und umgesetzt werden mussen, in welchen Bereichen Neubau-
prozesse flr reine Wasserstoffinfrastrukturen initiiert werden sollten und wo die Beimi-
schungsstrategie wegen der fehlenden sektoralen Ausrichtbarkeit ausgeschlossen wer-
den kann oder sich die streckenbezogene Beimischung in Kombination mit Ausfilte-
rungstechnologien fur den Wasserstoff an den Verbrauchsstandorten als temporare
Transportoption als sinnvoll erweisen kann. Auf der instrumentellen Seite kdnnen sich
hier ein langfristig ausgerichteter (Teil-) Netzentwicklungsplan Wasserstoff, die Auswei-
sung von Wasserstoff-Entwicklungsregionen sowie die klare Fokussierung der aus 6f-
fentlichen Mitteln geférderten Wasserstoffinfrastrukturen (z.B. Autobahn-Tankstellen-
netz fir den Langstrecken-Schwerlastverkehr) als sinnvolle Handlungsansatze erwei-
sen.
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Summary

As a fuel and as a raw material in industry, hydrogen has an important function as a
platform on the way to climate neutrality. This is especially true in all areas where it must
be assumed that, despite consistent efforts in energy efficiency and the direct use of
electricity from renewable energy sources, the possibility of complete decarbonization is
unlikely. The opportunities and potentials for hydrogen arise from the varied production
paths for carbon-neutral hydrogen and its broad suitability for direct use as a fuel or a
raw material in industry and as a basis for producing other synthetic fuels.

Hydrogen is already used in a number of industrial processes. Grey hydrogen is used,
which is produced either from hydrocarbons (usually natural gas) via the process of
steam reforming or in electrolysis plants that are mainly powered by electricity from fossil
fuels. The production of grey hydrogen thus involves relatively high greenhouse gas
emissions.

With a view to the production of carbon-neutral or mostly carbon-neutral hydrogen, three
production paths are particularly significant in the next one to two decades:

« Green hydrogen is produced in electrolysis plants based on additional renewa-
ble energy. In principle, this is a proven technology; substantial technological
improvements and cost reductions can be expected through broader use and
scaling up. Central parameters for the cost-effective production of green hydro-
gen are the availability and cost of renewable electricity, the investment costs
of electrolysis plants, their annual utilization as well as cost-effective transport
options and infrastructures.

« Blue hydrogen is produced via the steam reforming of hydrocarbons (usually
natural gas), followed by the capture, transport and storage of the resulting CO..
These are technologies that have been broadly tested on a large industrial scale
and are available at comparatively low cost (with the exception of CO; transport
by ship). Central parameters for cost-effective production are the natural gas
price, the additional costs for the capture, transport and storage of the CO.. The
cost reduction potentials in these areas are limited.

« Turquoise hydrogen is produced via the pyrolysis of hydrocarbons (usually nat-
ural gas). The end products are hydrogen and solid carbon. This technology
has not yet been used on a large industrial scale; it can be expected to have
attractive costs, however, if properly tested and scaled up. An important ad-
vantage of this technology is its production of solid carbon, which can be sold
as an input material and is easier to dispose of than gaseous carbon dioxide.
An essential requirement for the climate neutrality of turquoise hydrogen is that
the solid carbon is not used in processes that release CO; back into the atmos-
phere.

Hydrogen is and remains a relatively expensive fuel and raw material. Against this back-
ground, the cost and price of making it available play an important role. In terms of the
pure production costs of green hydrogen, production sites outside of Germany are often
advantageous. However, the costs of transporting hydrogen to Germany can substan-
tially overcompensate the production cost advantages for green hydrogen in many cases
(i.e. beyond pipeline transport over medium distances). A similar situation can arise in
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domestic production of green hydrogen when imported electricity is used; this production
is made more expensive by the corresponding network costs. For blue and turquoise
hydrogen, the transport of natural gas to Germany and the domestic production of hy-
drogen seem advantageous from the perspective of costs and scaling up, at least for the
next one to two decades.

An important parameter in assessing the hydrogen costs that currently apply and which
are expected in different development variants is the carbon prices (via the European
Union’s Emissions Trading System (EU ETS) or other carbon pricing systems) needed
to achieve cost parity with, for example, fossil natural gas.

The production of large quantities of green hydrogen at current technology and cost lev-
els involves costs of (significantly) over 80 €/ MWh (based on the lower heating value).
To achieve cost parity with natural gas, carbon prices of over 300 €/t would be necessary.
For 2030 and 2050, green hydrogen from domestic production or imports can achieve
cost parity with fossil natural gas at carbon prices of 200 to 250 €/t; for 2050 these values
could decrease to between 75 and 150 €/t CO.. Low transport costs are required, how-
ever, for imports of green hydrogen; such cost levels tend to apply with pipeline connec-
tions covering distances of less than 2,000 km. The future quantities of domestically pro-
duced green hydrogen mostly depend on land availability and acceptance-based limita-
tions on renewable electricity generation in Germany, on the costs of transport from
abroad and on the financing of international projects.

For blue hydrogen, cost parity can be achieved in the medium term at carbon prices of
less than 200 €/t when the expected prices for natural gas are assumed. Beyond this, a
substantial decrease of the carbon prices needed for cost parity is not expected. The
quantities of blue hydrogen mainly depend on the storage and acceptance restrictions
that apply with secure and permanent storage of COs.. It is barely conceivable — at least
in the medium term — that Germany will import blue hydrogen from more distant foreign
countries due to the comparatively high transport costs of hydrogen and large capacities
of the natural gas pipelines that may need to be converted. It is therefore likely that blue
and possibly also turquoise hydrogen are mainly produced domestically for the time be-

ing.

Against this background, there needs to be careful analysis of the extent to which and in
what quantities blue hydrogen and (assuming rapid technological development) tur-
quoise hydrogen can and should contribute to the ramp-up phase of a hydrogen segment
in the German energy and raw materials supply. Such analyses must consider the need
for hydrogen quantities in the short and medium terms in the context of more ambitious
climate protection targets, the various restrictions and the cost levels and trends. In prin-
ciple, however, it would only make sense for blue hydrogen to serve as a complementary
strategy to the necessary market ramp-up of green hydrogen that is geared to huge cost
reductions. In view of the hydrogen quantities needed in the medium to long term, such
a twin-track strategy would not lead to lock-in or displacement effects if the cost reduction
strategy for green hydrogen is initiated early on and consistently pursued. A provision of
carbon-neutral hydrogen that is sustainable in the long term is only conceivable when
green hydrogen is the dominant technology.

The production of synthetic fuels from hydrogen depends above all on the costs of hy-
drogen supply, the investment costs of the processing plants and the costs of ensuring
climate-neutral CO- supplies. Some of the technical processes have been tested on a
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large industrial scale or are transitioning from demonstration plants to industrial produc-
tion. The further development of direct air capture of CO is particularly important to en-
able the production of synthetic fuels that are carbon-neutral. The carbon prices neces-
sary for synthetic liquid fuels to achieve cost parity with liquid fossil fuels, however, are
in the range of 200 to 300 €/t in 2030 and 150 to 200 €/t in 2050 based on average
assumptions. For synthetic methane, carbon prices of 350 €/t or more are needed for
2030 and above 250 €/t CO2 for 2050. Transport costs play only a minor role for synthetic
liquid fuels, but a significant one for synthetic methane.

Acceptable (albeit still high) costs are expected for some applications of synthetic liquid
fuels in the long term, but they are unlikely to result for synthetic methane due to the high
transport costs.

A specific situation arises with regard to the production of ammonia based on green
hydrogen, which can then be directly used as a chemical raw material. Here, the use of
hydrogen is already expected to be economically attractive in the short to medium term.

From a policy perspective, a phased approach to the provision of carbon-neutral hydro-
gen seems advisable. Central elements here are the focus of demonstration and scaling
efforts on electrolysis plants (domestically and, if applicable, abroad), international hy-
drogen transport, hydrogen production from pyrolysis, direct air capture of CO, and the
production of liquid fuels for aviation. For the operation of current hydrogen applications
and the tapping of first new applications that use significant quantities of hydrogen, it
needs to be examined to what extent or for what quantities a blue and possibly turquoise
hydrogen segment can or should be developed that does not impede the future ramp-up
of green hydrogen supply. It can be expected that a switch to green hydrogen occurs
over time due to the decreasing costs. However, this necessary substitution process
must be financed and ensured by policy. Synthetic jet and marine fuels will be necessary
in any case and the development and scaling up of supply segments for other synthetic
fuels (e.g. for private passenger transport) are not considered to be very promising.

In addition to measures for technology development and scaling, central areas of action
include the certification of climate neutrality and the sustainability of hydrogen and hy-
drogen-based synthetic fuels, and the reduction of investment risks abroad, and possibly
even the creation of a hydrogen import target. With a view to the domestic production of
green hydrogen, it should be noted that adding taxes, charges and levies to electricity
prices and grid fees hugely impairs the cost effectiveness of hydrogen production. Along-
side the necessary reform of taxes, charges and levies on electricity according to the
polluter pays principle, the locating of green hydrogen production plants in the immediate
vicinity of renewable electricity generation is therefore decisive, especially with a view to
offshore wind power generation.

In the context of Germany's goal of climate neutrality, the need for hydrogen or hydrogen-
based fuels for end use may amount to approx. 400 to 900 TWh in 2050; in most anal-
yses the vast majority of this hydrogen is imported (for comparison: at present, net im-
ports for all energy sources comprise approx. 2,600 TWh). For 2030 — and for the current
targets of German and European climate policy — the additional need for hydrogen and
hydrogen-based fuels amounts to less than 50 TWh, even in the studies with a high
future need. If more ambitious European climate protection targets are set, however, a
higher need for hydrogen may arise for 2030.
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Even assuming huge progress in technology and costs, hydrogen and hydrogen-based
synthetic fuels are likely to remain a very high-quality energy source that is available in
limited quantities and is comparatively expensive also in the long term. Against this back-
ground, a targeted allocation of the use of hydrogen is important, particularly in the field
of hydrogen applications.

The first central area of action concerns the segments in which alternatives to the use of
hydrogen or hydrogen-based fuels are scarce and completely new technological ap-
proaches, lead times for innovation and scaling-up processes are needed for application.
This applies to industrial applications (iron and steel production, chemical industry, high-
temperature processes) and to transport segments that are not or are only partly suited
to direct or battery electrification (air and maritime transport and the parts of long-dis-
tance heavy goods transport by road and rail that are not suited to electrification). In view
of the cost situation and the broad need for financing via very varied instruments (demon-
stration projects, investment subsidies, production bonuses, etc.), a phasing-in of the
use of green hydrogen and, after appropriate testing, blue and possibly turquoise hydro-
gen is recommended. Given the associated emissions and costs, but also with a view to
the structure of electricity generation, it should be carefully tested whether and to what
extent grey hydrogen is also used in the market ramp-up.

Another central area of action concerns the applications in which hydrogen can already
be an attractive emission reduction option in the short and medium term. These include
the use of (green) hydrogen for ammonia production (mainly abroad) and the use of
(green) hydrogen in refineries. First emission reduction potentials could be developed
relatively quickly in these areas by using hydrogen.

In the course of the phase-out of coal-fired power generation, substantial capacities for
combined heat and power generation based on natural gas are being created in the next
few years. It is very likely that the need to ensure hydrogen readiness for these plants
(with a view to combustion processes and especially auxiliary facilities) will constitute a
third area of action. This should be addressed by adjusting financing instruments and
infrastructure regulation.

It must be carefully questioned whether the market ramp-up for hydrogen should be ori-
ented to low temperature heat as well as road transport (with the exception of heavy
goods vehicles which are not suitable for electrification). In order to avoid considerable
investment errors, lock-in effects and very high costs of the future electricity system, a
clear policy strategy and clear directional decisions based on careful analysis of the us-
age potentials that are robustly expected and of the alternative options are indispensa-
ble.

With a view to the areas of action that can already be clearly defined in the long term, it
is also evident that the use of pure hydrogen is relevant and that blending strategies are
not sustainable, at least not in end-use applications. Blending hydrogen into natural gas
would appear to make sense at best as a transitional solution for transport (i.e. with fil-
tering at the point of hydrogen demand).

The infrastructure for hydrogen is a central determinant for developing a hydrogen seg-
ment in the German and European economy. The development of infrastructure is also
an essential framework condition for the sector allocation of hydrogen. Here, strategy
decisions on planning, investment and regulation must be made and instruments cre-
ated. These decisions should take account of the following: with a view to the
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transmission and distribution networks, any infrastructure investments should only be
permitted on condition of hydrogen readiness (in the sense of compatibility with a pure
hydrogen supply); it must be decided in which regions and time periods the refurbishment
processes have to be planned and implemented and in which areas new construction
processes for pure hydrogen infrastructures should be initiated and where the blending
strategy can be excluded due to the lack of sectoral alignment or where route-based
blending combined with filtering technologies for hydrogen at the consumption sites may
be a sensible temporary transport option. In terms of the development of instruments, a
long-term (partial) network development plan for hydrogen, the designation of hydrogen
development regions and the clear focusing of government-funded hydrogen infrastruc-
tures (e.g. network of motorway filling stations for long-distance heavy goods traffic) can
prove useful.
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1. Einleitung und Zielstellung

Die verstarkte Nutzung von nachhaltig, sicher und emissionsfrei erzeugtem Wasserstoff
sowie strom- bzw. wasserstoffbasierter synthetischer Energietrager und Kraftstoffe ge-
hort nach der Erhéhung der Energieeffizienz, der direkten Nutzung erneuerbarer Ener-
gien, der Elektrifizierung auf Basis emissionsfrei erzeugten Stroms zu den zentralen
Handlungsbereichen auf dem Wege zu einem klimaneutralen Energiesystems bzw. ei-
ner klimaneutralen Volkswirtschaft.

Im Gegensatz zu den anderen genannten Bereichen befindet sich dieses strategische
Segment der Transformation noch in einem vergleichsweise friihen Entwicklungssta-
dium. Damit sind in diesem Bereich auch Fragen der Bereitstellung, der Infrastrukturen
sowie der Anwendungstechnologien deutlich komplexer und hinsichtlich der sich letztlich
durchsetzenden Technologierouten bisher nur schwer einordenbar.

Mit den Analysen sollen die vielfaltigen Optionen eingeordnet werden und Schlussfolge-
rungen fur die Definition von Strategien sowie deren Instrumentierung abgeleitet werden.
Die technischen und 6konomischen Fragen werden auf drei Ebenen untersucht:

« den Bereitstellungsoptionen fir Wasserstoff und strom- bzw. wasserstoffba-
sierte Energietrager und Rohstoffen (Kapitel 2),

« den Bedarf an Wasserstoff und synthetischen Energietragern und Rohstoffen
(Kapitel 3),

« die neuen oder umzunutzenden Infrastrukturen fir Wasserstoff (Kapitel 4) so-
wie

« fur die neuen Anwendungsoptionen von Wasserstoff (Kapitel 5).

Mit Blick auf die technischen Fragen wird vor allem auf die verschiedenen Technologie-
ketten, deren Entwicklungsstand, ihren Ressourcenbedarf sowie den aktuellen Stand
und die erwartbaren bzw. mdglichen Kostenentwicklungen eingegangen. Bei den dko-
nomischen Fragen wurde angesichts der teilweise komplexen Zusammenhange sowie
der hohen Unsicherheiten beziglich der zuklnftigen Entwicklungen ein besonderes Au-
genmerk auf Sensitivitdtsanalysen gelegt. Dies betrifft erstens die Kostenparameter fir
die verschiedenen Anlagen, zweitens die marktlichen Rahmenbedingungen, drittens die
notwendigen Transportbedarfe sowie viertens die moglicherweise unterschiedlichen Fi-
nanzierungsbedingungen fur Anlageninvestitionen.

Auf dieser Grundlage wird eine Reihe von Schlussfolgerungen fur den politischen Hand-
lungsbedarf gezogen:

« aufder Ebene von Strategien, also langerfristig robusten Handlungsfeldern, die
zunachst unabhangig von den konkreten Instrumenten beschrieben werden
kénnen (Kapitel 6.1) und

« auf der Ebene von absehbar wichtigen politischen Instrumenten, die abhangig
vom jeweiligen Fortschritt der Transformation sowie vom politischen und 6ko-
nomischen Umfeld flexibel eingesetzt werden kdnnen und sollten (Kapitel 6.2).

Mit den hier vorgelegten Untersuchungen sollen die unterschiedlichen Aspekte der gro3-
volumigen Nutzung von Wasserstoff und synthetischen Energietragern oder Rohstoffe
einem maoglichst ganzheitlichen Screening-Prozess unterworfen werden. Gleichwohl
bleiben die Analysen eine Momentaufnahme eines absehbar sehr dynamischen Prozes-
ses.
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2. Erzeugungstechnologien: Stand der Technik, Kosten, Ressourcen-
implikationen und Restriktionen

2.1. Vorbemerkungen

Wasserstoff ist vor allem fiir eine Vielzahl von Industrieprozessen kein neuer Grundstoff.
Die konventionelle Erzeugung von Wasserstoff fir diese Prozesse (derzeit v.a. auf Basis
fossiler Energietrager, z.B. Erdgas) gehort zu den breit erprobten und teilweise mit langer
Tradition angewendeten Technologien. Es existieren liquide Markte fur Wasserstoff und
entsprechende Preise, die Herstellung dieses grauen Wasserstoff ist jedoch im Regelfall
mit relativ hohen Treibhausgasemissionen verbunden.

Im Kontext der klimapolitisch getriebenen Veranderungsprozesse in Richtung einer treib-
hausgasneutralen Volkswirtschaft wird sich so einerseits auch die Wasserstoffversor-
gung fiir die entsprechenden Industriesektoren deutlich verandern missen, andererseits
werden im Bereich von Energiewirtschaft, Verkehr und Industrie auch neue Wasserstoff-
anwendungen entstehen (mussen).

Die Bereitstellung von Wasserstoff und wasserstoffbasierten Brenn- und Kraftstoffen o-
der entsprechenden Grundstoffen flir eine ganze Reihe von Industrieprozessen ist heute
und absehbar (iber eine grolte Bandbreite von unterschiedlichen Herstellungsprozessen
bzw. Prozessketten moglich und wird auch mit Blicke auf neue technologisch Ansatze
umfassend diskutiert bzw. forschungsseitig verfolgt.

Die Abbildung 2-1 vermittelt einen Uberblick zu den wichtigsten Technologien und deren
Entwicklungsstand:

« Sie zeigt zunachst sehr deutlich, dass Wasserstoff eine wichtige Plattform fiir
Bereitstellung von chemischen Energietragern bzw. Rohstoffen fiir die Industrie
ist, da Wasserstoff Uber eine Vielzahl von Verfahren bereitgestellt werden kann,
aber neben der direkten Nutzung auch die Basis flr eine Vielzahl von Weiter-
verarbeitungsprozessen sein kann.

«  Wasserstoff kann dabei sowohl auf Basis erneuerbarer als auch auf Basis von
fossilen Energietragern hergestellt werden, wobei fir den letzteren Fall eine
weitgehende Klimaneutralitat nur erreicht werden kann, wenn der erzeugte Koh-
lenstoff Uber die Ablagerung von CO2 bzw. die Nutzung oder Ablagerung von
festem Kohlenstoff nicht in die Atmosphare gelangen kann.

« Die Zahl der fur die Wasserstofferzeugung erprobten bzw. breit angewendeten
Technologieoptionen ist dabei kleiner als die der aktuell v.a. im Forschungskon-
text adressierten Zusatzoptionen, eine etwas ausgewogenere Situation ergibt
sich fir die Weiterverarbeitung von Wasserstoff zu synthetischen Brenn- oder
Rohstoffen.

Diese Situation verdeutlicht, dass die Rolle von Wasserstoff als Plattform-Rohstoff auch
und besonders unter den Bedingungen rapider technologischer Entwicklungen als aus-
gesprochen robustes Element einer Transformation des Energie- und Verkehrssystems
bzw. der Industrie in Richtung Klimaneutralitat eingeordnet werden kann.
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Abbildung 2-1: Technologiepfade zur Herstellung von Wasserstoff sowie
synthetischer Energietrager bzw. Rohstoffe
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Gleichwohl beschrankt sich in diesem Kontext die Bereitstellung von Wasserstoff bzw.
wasserstoffbasierten Energietragern oder Grundstoffen auf absehbare Zukunft vor allem
auf eine engere Auswahl besonders wichtiger Routen, die in den folgenden Abschnitten
naher betrachtet werden':

« die Bereitstellung von klimaneutralem Wasserstoff aus der Wasser-Elektrolyse
auf Basis von Strom aus erneuerbaren Energiequellen (griner Wasserstoff);

« die Bereitstellung von weitgehend klimaneutralem Wasserstoff aus Erdgas mit
Prozessen, die die Freisetzung von CO; in die Atmosphare weitgehend vermei-
den (blauer und tirkiser Wasserstoff);

« die Herstellung von (unterschiedlichen) flissigen oder gasférmigen Brennstof-
fen bzw. Rohstoffen fir die Industrie aus Wasserstoff und klimaneutral gewon-
nenem CO; bzw. Stickstoff aus der Atmosphare.

Diese Technologien und Prozesse, ihre Spezifika und Entwicklungsstande werden je-
weils kurz dokumentiert. Vor dem Hintergrund der o.g. Plattformfunktion von Wasserstoff
werden dabei die Prozesse zur Bereitstellung und zur Weiterverarbeitung getrennt dar-
gestellt, auch wenn sie zumindest in einigen Fallen integriert und mit Synergieeffekten
umgesetzt werden kénnen.

Da Wasserstoff heute ganz Gberwiegend durch Dampfreformierung von Erdgas gewon-
nen wird, bilden sich die Marktpreise fur Wasserstoff aktuell vor allem in Abhangigkeit
von den Erdgaspreisen. Die Abbildung 2-2 zeigt den typischen Zusammenhang zwi-
schen Erdgaspreisen (bezogen auf den unteren Heizwert) und den Kosten der konven-
tionellen Wasserstoffproduktion (hier dargestellt als massebezogene GréfRRe). In einem
fur Regionen mit niedrigen Erdgaspreisen typischen Marktumfeld liegen die Wasserstoff-
kosten bzw. -preise bei Werten von etwas unter 1 €/kg Hz, unter den europaischen Nor-
malbedingungen entstehen hier Kostenniveaus von ca. 1,5 €/kg.

Fur die Verwendung als Rohstoff in der chemischen Industrie ist die Notierung von Kos-
ten und Preisen auf massebezogener Basis sinnvoll, fur die Verwendung von Wasser-
stoff als Energietrager oder Grundstoff fir die Erzeugung synthetischer Energietrager ist
ein Bezug auf den Energieinhalt zielfUhrender.

Hier ist explizit darauf hinzuweisen, dass in den folgenden Analysen bei allen Kosten-
Preis- und KonversionsgroRen durchgangig der Bezug auf den unteren Heizwert (Hy,
Lower Heating Value — LHV oder Net Calorific Value — NCV) dargestellt wird. Die Diffe-
renz zum Brennwert (oberer Heizwert H,, Higher Heating Value — HHV bzw. Gross

T Vorkettenemissionen fiir die Bereitstellung der eingesetzten Brennstoffe, Materialien bzw. die Herstel-
lung der notwendigen Anlagen werden in den hier vorgelegten Analysen nicht weiter adressiert. Hierzu
bedarf es angesichts der grolRen Bedeutung von Systemabgrenzungen und der entsprechenden Ein-
gangsdaten sowie diverser Bewertungsfragen gesonderter Untersuchungen. Darliber hinaus ist darauf
hinzuweisen, dass auch die Herstellung von Wasserstoff mittels Strom aus regenerativen Energiequellen
allenfalls auf bilanzieller Ebene vollstandig klimaneutral dargestellt werden kann, sofern nicht ein voll-
sténdig regeneratives Stromsystem oder entsprechende Insellésungen unterstellt werden. Bis dahin wird
unter realweltlichen Bedingungen die Abdeckung der Nachfrageprofile von Elektrolyseanlagen direkt o-
der indirekt zu einer gewissen Mengen von CO2-Emissionen fiihren. Gleichwohl wird griiner Wasserstoff
aus Grinden der Langfristperspektive im Folgenden stets als klimaneutral und werden blauer bzw. tir-
kiser Wasserstoff mit Blick auf die hier strukturell verbleibenden Restemissionen als weitgehend klima-
neutral eingeordnet. Entsprechendes gilt auch in Bezug auf die zur Herstellung synthetischer Kohlen-
stoffwasserstoffe notwendigen Kohlenstoffquellen
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Calorific Value — GCV) ergibt sich dabei aus dem Anteil der Warmeenergie, die bei der
Kondensation des Wassers im Abgas freigesetzt wird, an der reinen Verbrennungs-
warme.?

Abbildung 2-2: Kosten konventioneller Wasserstoffherstellung mittels
Dampfreformierung ohne CO2-Abtrennung und ohne CO;-Kos-
ten
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Quelle: Oko-Institut auf Basis von Grey & Tomlinson (2002) sowie Mignard (2014)

Auf dieser Basis lassen sich zunachst die Kosten von Wasserstoff (bzw. auch der au
Wasserstoff erzeugten synthetischen Energietrager) mit den Kosten konventioneller
Energietrager vergleichen. In der Abbildung 2-3 ist ein solcher Vergleich fur unterschied-
liche Kostenniveaus klimaneutral bereitgestellten Wasserstoffs (40, 60, 80, 100 und 120
€/MWh auf Basis des unteren Heizwerts) mit aktuellen Grol3handelspreise fir Erdgas
und Mineraldlprodukte bzw. Rohél dargestellt, wobei fiir die fossilen Energietrager auch
die Kostenveranderungen ersichtlich sind, die sich bei der Beaufschlagung der verschie-
denen fossilen Energietrager mit unterschiedlichen CO2-Preisen ergeben. Der Bezug auf
die GroRhandelspreise der fossilen Energietrager bildet hier eine sachgerechte Basis,
neben den GroRRhandelspreisen zwar noch die Distributionskosten sowie die staatlich
induzierten Steuern, Abgaben und Umlagen zu bericksichtigen sind, diese jedoch einer-
seits zur Systemkostendeckung (Energie- und Verkehrsinfrastrukturen etc.) andererseits
aber bereits der impliziten CO2-Bepreisung zugerechnet werden kénnen.?

2 Wie wichtig die klare Definition dieses Bezugs auf den unteren Heizwert oder den (oberen) Heizwert ist,
zeigen die diesbezuglichen Unterschiede: Der untere Heizwert von Wasserstoff liegt um etwa 15% unter
dem oberen Heizwert, der fir Erdgas um etwa 10% und fir Dieselkraftstoff um etwa 6% unter dem
jeweiligen oberen Heizwert.

3 Nach Matthes (2018) lag die implizite CO2-Bepreisung aus Steuern, Abgaben und Umlagen nach Abzug
der Infrastruktur-Finanzierungsbeitrage fir Erdgas zur Warmeerzeugung 30 €/t COz, flr leichtes Heizdl
23 €/t COy, flr Ottokraftstoff 122 €/t CO2 sowie flir Diesel 45 €/t COa.
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Abbildung 2-3: Wasserstoffkosten und Grol3handelspreise fossiler Brenn-
stoffe bei unterschiedlichen CO,-Preisen und Ammoniak
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Der Vergleich zeigt deutlich, dass unterschiedlichen Wasserstoff-Preisniveaus relativ gut
verschiedene CO»-Preisniveaus zugerechnet werden konnen.

«  Mit Blick auf Erdgas entspricht ein CO,-Preisaufschlag von etwa 100 €/t jeweils
einer anlegbaren Kostendifferenz zwischen Erdgas und (klimaneutralem) Was-
serstoff von 20 €/ MWh (bezogen auf den unteren Heizwert). Fir Wasserstoff zu
Kosten von 60 €/ MWh wird damit eine Paritat zu den Erdgaskosten erreicht,
wenn flr diesen fossilen Energietrager eine CO2-Bepreisung von 200 €/t zum
Tragen kommt. Bei einem CO2-Preis von 100 €/t durften zur Kostenparitat zwi-
schen Wasserstoff und Erdgas die Bereitstellungskosten fur den Wasserstoff
bei maximal 40 €/ MWh liegen.

« Fur Mineral6lprodukte liegt diese anlegbare Kostendifferenz fiir (klimaneutra-
len) Wasserstoff mit etwa 26 €/MWh je 100 €/t CO, auf einem etwas hoéheren
Niveau. Bei einem CO,-Preis in Hohe von knapp 200 €/t ware also die Kosten-
paritat zu Wasserstoff bei Kosten von 103 bis 108 €/ MWh (Benzin bzw. Die-
sel/Heizodl EL) erreicht. Zur Erzielung der Kostenparitat durften bei einem CO»-
Preis von 100 €/t die Kosten von Wasserstoff bei maximal 76 bis 82 €/ MWh
liegen.

« FUr aus Wasserstoff erzeugte synthetische Flussigbrennstoffe oder Gase gilt
entsprechendes.

Eine besondere Situation ergibt sich kostenseitig flir die ebenfalls in Abbildung 2-3 ge-
zeigte Situation flr die Ammoniakproduktion aus Wasserstoff:

« EinschlieBlich der Konversion von Wasserstoff in Ammoniak ergibt sich eine
Paritdt zum auf Wasserstoff umgerechneten GroRhandelspreis fir
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konventionell erzeugten Ammoniak (aktuell ca. 350 US-$/t NHs) bei einem Kos-
tenniveau von ca. 80 €/ MWh.

« Davon entfallen ca. 30 € MWh auf die Konversion von Wasserstoff zu Ammo-
niak, bei Wasserstoff-Bereitstellungskosten von 50 €/ MWh kdnnte also aus (kli-
maneutralem) Wasserstoff erzeugter Ammoniak mit konventionell erzeugtem
Ammoniak konkurrieren.

« Vordiesem Hintergrund durfte mit der klimaneutralen Ammoniakherstellung aus
Wasserstoff einer der attraktivsten Anwendungsfalle einer Wasserstoffwirt-
schaft entstehen.

Um die Wettbewerbsfahigkeit von Wasserstoff bzw. auf Wasserstoffbasis hergestellten
synthetischen Energietragern oder Rohstoffen robust einordnen zu kdénnen, wurde in
den Wirtschaftlichkeitsanalysen stets das Niveau der CO»-Bepreisung ermittelt, bei dem
im Vergleich zu den entsprechenden fossilen Energietragern die Kostenparitat erreicht
wird.
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2.2. Strombasierter Wasserstoff aus der Elektrolyse
2.2.1. Wasserstoffherstellung mittels Niedrigtemperatur-Elektrolyse

Technischer Prozess und Stand der Technik

Bei der Elektrolyse wird Wasser unter Zuflihrung von elektrischer Energie elektroche-
misch in Wasserstoff und Sauerstoff gespalten. Die Prozesse der Niedrigtemperatur-
elektrolyse (NT-Elektrolyse) arbeiten dabei bei einer Prozesstemperatur von 50-80°C,
fur den Ausgangsdruck des Wasserstoffs werden zukinftig Werte von bis zu 60-90 bar
erwartet (IRENA 2018). Die alkalische Elektrolyse und die Protonen-Austausch-Memb-
ran-Elektrolyse (PEM-Elektrolyse)* sind technisch verschiedene Prozesse, die zur NT-
Elektrolyse gehoren. Die alkalische Elektrolyse ist das am weitesten verbreitete Verfah-
ren der Wasserstoff-Elektrolyse, sie ist technisch demonstriert und verfligbar. Die PEM-
Elektrolyse hat in den vergangenen Jahren technische Fortschritte erzielt und die Her-
stellungskosten sind erheblich gesunken, so dass in den vergangenen Jahren auch ver-
mehrt PEM-Elektrolyseure in Betrieb genommen wurden (Schmidt 2019; IRENA 2018).

Typische Elektrolyseure besitzen heute eine Kapazitat von 10 MW und darunter. Der
Zubau an Elektrolyseurkapazitaten beschrankt sich derzeit weltweit auf rund 100 MW
pro Jahr (Fraunhofer ISE et al. 2018). Die nachste Entwicklungsstufe sieht Elektroly-
seure mit Kapazitaten bis zu 100 MW vor. Uber die Férderung mit den ,Reallaboren der
Energiewende® sollen 11 Projekte mit alkalischen und PEM-Elektrolyseuren mit Kapazi-
taten zwischen 10-100 MW (Planungsgréfe) bis zum Jahr 2022 in Deutschland in Be-
trieb gehen (BMWi 2019). International sind ahnliche Vorhaben im selben Zeitraum zu
erwarten (IRENA 2018). Eine Wachstumsdynamik bei der Wasserstoffelektrolyse ist also
zu erwarten.

Bei dem heutigen Stand der Technik liegt der auf die genutzte Strommenge bezogene
Wirkungsgrad® bei ca. 65 % (Brynolf et al. 2018; Agora Verkehrswende et al. 2018;
Fraunhofer ISE et al. 2018). Die Literatur verweist auf das langfristige Potenzial, den
Wirkungsgrad auf bis zu 75 % zu erhéhen ( E4Tech & Element Energy 2014; Fraunhofer
ISI & KIT 2019a). Alkalische Elektrolyseure sind dabei etwas effizienter und besitzen
heute auch niedrigere spezifische Investitionskosten, PEM-Elektrolyseure besitzen aber
Vorteile in der Lastdynamik, hinsichtlich der spezifischen Dichte und des Raumbedarfs
sowie durch eine geringere Systemkomplexitat und potenziell hdhere Betriebsdriicke
des Wasserstoffs (Fraunhofer ISE et al. 2018).

Ressourcenbedarf

Aus Ressourcensicht ergibt sich der hauptsachliche Bedarf an Flache und Rohstoffen
durch die Nutzung erneuerbaren Stroms. Tabelle 2-1 zeigt eine Abschatzung des not-
wendigen Kapazitatszubaus an erneuerbarer Stromerzeugung, wenn 100 TWh an Was-
serstoff vollstandig Uber neue Stromerzeugungsanlagen auf Basis erneuerbarer Ener-
gien in Deutschland produziert werden soll. An Vorzugsstandorten der regenerativen
Stromerzeugung mit hdheren Volllaststunden der erneuerbaren

4 Proton Exchange Membrane-Elektrolyse / Polymer Electrolyte Membrane-Elektrolyse
5 Die Wirkungsgradangaben beziehen sich jeweils auf den unteren Heizwert.
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Stromerzeugungskapazitaten (z.B. Offshore-Windkraftanlagen) liegt der notwendige Ka-
pazitatsausbau durch die Wasserstoffproduktion am niedrigsten.

Tabelle 2-1: Strombedarf und notwendiger Kapazitatszubau der regenera-
tiven Stromerzeugung bei verschiedenen Wirkungsgraden der
Wasserstoffherstellung (NT-Elektrolyse) in Deutschland

Wirkungsgrad 65% (aktuell) Wirkungsgrad 75% (Langfristpotenzial)
Wasserstoff- Strom- Volllast- Kapazitats- Strom- Volllast- Kapazitats-
Produktion bedarf stunden zubau bedarf stunden zubau
TWh TWh h/a GW TWh h/a GW
Wind-Onshore 100 154 1.936 79 133 1.936 69
Wind-Offshore 100 154 4.032 38 133 4.032 33
Photovoltaik 100 154 903 170 133 903 148

Anmerkung: Angaben zu Wasserstoffproduktion und Wirkungsgrad bezogen auf den unteren Heizwert des Wasserstoffs

Quelle: Oko-Institut

Zum Gesamtbedarf an Rohstoffen der Wasserstoffproduktion fir eine globale Nachfrage
nach Wasserstoff ist uns keine Studie bekannt. Iridium und Platin, die in PEM-Elektroly-
seuren eingesetzt werden, gelten als kritische Rohstoffe. Die Verfligbarkeit von Iridium,
welches nur als Nebenprodukt der Platinproduktion mit einer jahrlichen Menge zwischen
4-8t abgebaut wird und in verschiedenen Anwendungen zum Einsatz kommt
(DECHEMA 2019; JM 2020; Fraunhofer ISE et al. 2018), kann den Kapazitatsaufbau
von PEM-Elektrolyseuren limitieren.® Fraunhofer ISE et al. (2018) schatzen auch die be-
nétigten Platinmengen bei einem starken Ausbau der PEM-Elektrolyseure als kritisch
ein. Der Abbau von Iridium findet wesentlich in Stdafrika (ca. 85 %) statt (Fraunhofer
ISE et al. 2018). Der Platinabbau konzentriert sich ebenfalls auf wenige Regionen und
Unternehmen (Sudafrika 71 %, Russland 13%).

Herausforderungen und wesentlicher Bedarf an Entwicklung

Da die technische Entwicklung von NT-Elektrolyseuren weit vorangeschritten ist, liegt
die Herausforderung fur den Aufbau von Elektrolyseurkapazitadten vor allem in der Ferti-
gung der Anlagen und der Skalierung der Elektrolyseure. Elektrolyseure im Multi-MW-
Bereich haben derzeit eine Lieferzeit von rund einem Jahr und werden im Manufaktur-
betrieb gefertigt (Fraunhofer ISE et al. 2018). (Teil)automatisierte Fertigungsprozesse
sind fur einen zlgigen Kapazitatsaufbau notwendig und laut Elektrolyseurherstellern bei
entsprechender Nachfrage in wenigen Jahren realisierbar. Mit steigenden Fertigungska-
pazitaten wird zudem eine Kostendegression der Investitionskosten fiur Elektrolyseure
maoglich.

6 Bareil et al. (2019) geben die Beladung heutiger PEM-Elektrolyseure mit 0,75 kg/MW an. Mit 1 t Iridium
koénnten somit 1,3 GW an PEM-Elektrolyseuren zugebaut werden. Es ist davon auszugehen, dass die
Beladung an Iridium in PEM-Elektrolyseuren wegen der Verfiigbarkeitsbeschrankungen und anderer
neuer Nachfrager (u.a. PEM-Brennstoffzellen) mit der Zeit zuriickgehen wird. Auf welche Werte und in
welchen Zeitraumen die Beladung zurlickgehen werden, ist offen. Da Iridium bisher nur als Koppelpro-
dukt des Platinabbaus anfallt, ist auch eine Erhéhung der Produktionsmenge zunachst nur in kleinen
Mengen moglich.
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Far PEM-Elektrolyseure besteht zudem die Herausforderung den Einsatz von Platin und
Iridium stark zu reduzieren und die Lebensdauer der Anlagen weiter zu erhéhen (Fraun-
hofer ISE et al. 2018; Wuppertal Institut et al. 2018). IRENA (2018) geht aber davon aus,
dass alkalische Elektrolyseure auch weiterhin erheblich héhere Lebensdauern aufwei-
sen werden als PEM-Elektrolyseure.

Fur alle Elektrolyseure besteht fur eine klimafreundliche Wasserstoffproduktion die Limi-
tierung in der Geschwindigkeit des Aufbaus zusatzlicher erneuerbare Stromerzeugungs-
kapazitaten, ohne die kein Klimaschutzeffekt erzielt wird.

Sonstiges

Fur die Nutzung von Wasserstoff als Energietrager und stoffliche Basis kann es notwen-
dig sein, den Wasserstoff zu verdichten oder zu verflissigen. Wuppertal Institut et al.
(2018) und HTR IET (2014) geben den Energiebedarf fiir die Verdichtung von Wasser-
stoff auf 250 bar bzw. 800 bar mit 9,1 % und 13 % der im Wasserstoff vorhandenen
Energie an. Noch hoher ist der Energiebedarf fir die Verflissigung von Wasserstoff, die
bei -253 °C stattfindet. Fiir den heutigen Stand der Technik liegt der Energiebedarf flir
die Wasserstoffverflissigung zwischen 0,3 und 0,4 kWhe/kWhh2. Wuppertal Institut et al.
(2018) sehen Optimierungsmoglichkeiten bei der Wasserstoffverflissigung und geben
als ZielgroRe den Energiebedarf von 0,22 kWhe/kWhu2 an. Die Boil-off-Rate flr verflis-
sigten Wasserstoff liegt bei 0,3 bis 0,5 % pro Tag (DNV GL 2019). Je nach Anwendung
und Transportart und -distanz kénnen bei der Wasserstoffnutzung weitere Verluste nach
der Herstellung des Wasserstoffs anfallen.

2.2.2. Wasserstoffherstellung mittels Hochtemperatur-Elektrolyse
Technischer Prozess und Stand der Technik

Die Hochtemperatur-Elektrolyse (HT-Elektrolyse) setzt Uberhitzten Wasserdampf und
Wasser in Festoxidstrukturen” in Wasserstoff und Sauerstoff um. Fir die Spaltung des
Uberhitzten Wasserdampfes wird weniger elektrische Energie benétigt als fir die Zerle-
gung flissigen Wassers, so dass der Strombedarf im Vergleich zur NT-Elektrolyse sinkt.
Fir hohe Wirkungsgrade besteht allerdings Bedarf an extern verfigbarer Hochtempera-
turwarme, da diese ansonsten elektrisch erzeugt werden muss. Die Technologie wird
daher haufig als technisch integrierte Anlage mit exothermen Syntheseprozessen (z.B.
Sabatier-Prozess, Fischer-Tropsch-Prozess; siehe Kapitel 2.4) diskutiert. Die HT-Elekt-
rolyse selbst lauft bei 700 — 1.000°C ab.

Im Bereich der HT-Elektrolyse findet im Moment verstarkt anwendungsnahe Forschung
statt und die Technologie befindet sich im Ubergang von der Technologieentwicklung zu
kleinen Demonstrationsanlagen im Kapazitatsbereich von 10 — 50 kW (Wuppertal Institut
et al. 2018). Das Unternehmen Nordic Blue Crude will allerdings im Jahr 2020 bereits
eine erste industrielle HT-Elektrolyse mit der Kapazitat von 20 MW in Kombination mit

7 Solid Oxide Electrolysis Cell (SOEC).
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der Kraftstoffherstellung Uber das Fischer-Tropsch-Verfahren in Betrieb nehmen und
diese Anlage Stiick fur Stlick erweitern (Holen & Bruknapp 2019; Sunfire 2017).

Fur den heutigen Stand der Technik nehmen verschiedene Studien einen auf den Stro-
minput bezogenen Wirkungsgrad von rund 80 % an (Fraunhofer ISI & KIT 2019a; Agora
Verkehrswende et al. 2018; Fraunhofer ISE et al. 2018). Das Effizienzsteigerungspoten-
zial fur die HT-Elektrolyse schwankt zwischen diesen Studien, die fur die Langfristper-
spektive Wirkungsgrade zwischen 82 und 91 % angeben. Die HT-Elektrolyseure sind
wegen der mechanischen Belastung der eingesetzten keramischen Werkstoffe bei Tem-
peraturschwankungen in ihrer Dynamik stark eingeschrankt (Fraunhofer IWES 2017;
Wuppertal Institut et al. 2018). Auch ist das Kaltstartverhalten mit langsamen Lastgradi-
enten verbunden, um die mechanische Belastung der Anlage nicht zu hoch werden zu
lassen. Bei Betriebssituationen im niedrigen Lastbereich muss zur Temperaturstabilitat
gegebenenfalls elektrisch hinzugeheizt werden.

Ressourcenbedarf

Wie bei allen strombasierten Varianten der (Kohlen-) Wasserstoffproduktion ergeben
sich die wesentlichen Bedarfe an Nutzflache und Rohstoffen aus der erneuerbaren
Stromproduktion. Tabelle 2-2 zeigt den Bedarf an zusatzlichen erneuerbaren Stromer-
zeugungskapazitaten fir eine vollstandig erneuerbare Wasserstoffproduktion mit der
HT-Elektrolyse in Deutschland. Als energetische Ressource kommt noch der Bedarf an
Hochtemperaturwarme fir die Uberhitzung des Dampfes hinzu.

Tabelle 2-2: Strombedarf und notwendiger Kapazitatszubau der regenera-
tiven Stromerzeugung bei verschiedenen Wirkungsgraden der
Wasserstoffherstellung (HT-Elektrolyse) in Deutschland

Wirkungsgrad 80% (aktuell) Wirkungsgrad 87,5% (Langfristpotenzial)
Wasserstoff- Strom- Volllast- Kapazitats- Strom- Volllast- Kapazitats-
Produktion bedarf stunden zubau bedarf stunden zubau
TWh TWh h/a GW TWh h/a GW
Wind-Onshore 100 125 1.936 65 114 1.936 59
Wind-Offshore 100 125 4.032 31 114 4.032 28
Photovoltaik 100 125 903 138 114 903 127

Anmerkung: Angaben zu Wasserstoffproduktion und Wirkungsgrad bezogen auf den unteren Heizwert des Wasserstoffs

Quelle: Oko-Institut

Detaillierte Studien zu Rohstoffverfiigbarkeit in Ausbauszenarien der HT-Elektrolyse
sind uns nicht bekannt. Wuppertal Institut et al. (2018) geben die Seltenen Erden Yttrium
und Lanthan sowie Strontium und Kobalt als kritische Materialien an, die in HT-Elektro-
lyseuren eingesetzt werden. Angaben zu Substitutionsmdglichkeiten und méglichen Re-
cyclingprozessen liegen laut dieser Studie nicht vor. Fraunhofer ISE et al. (2018) nennt
Scandiumoxid, welches einige Hersteller im Elektrolyten einsetzen, als einen sehr kriti-
schen Rohstoff, wenn sich der Einsatz von Scandiumoxid in der Praxis durchsetzt.
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Herausforderungen und wesentlicher Bedarf an Entwicklung

Die Technologie befindet sich derzeit im Ubergang von der Entwicklungs- zur Demonst-
rationsphase. Dementsprechend bilden die Demonstration kompletter Anlagen und die
Skalierung der Technologie relevante Anforderungen fir die technische Weiterentwick-
lung. Weitere Entwicklungsanforderungen sind die Verbesserung des dynamischen Be-
triebsverhaltens und die Erhdhung der Langzeitstabilitédt der Elektrolyseure (Fraunhofer
ISE et al. 2018; Wuppertal Institut et al. 2018). Beides sind Voraussetzungen fir die
Integration in zukunftig starker von volatilen Energietragern gepragten Energiesystemen.

Fir die klimafreundliche Produktion von Wasserstoff sind zusatzliche erneuerbare
Stromerzeugungskapazitaten notwendig. Die Geschwindigkeit des Aufbaus solcher Ka-
pazitaten kann den Aufbau der Wasserstoffproduktion mit der HT-Elektrolyse begren-
zen.

Zudem wird eine externe Quelle fir Hochtemperaturwarme in der Produktion bendtigt.
Wahrscheinlich ist der Aufbau integrierter Prozesse mit Synthesereaktoren fur die Koh-
lenwasserstoffproduktion, um die Abwarme der exothermen Synthesereaktionen fiir die
Wasserstoffproduktion nutzen zu kénnen. Auch hierfiir sind zunachst Betriebskonzepte
zu demonstrieren und im Folgenden zu skalieren. Ohne solche integrierten Prozesse
kommen vor allem Standorte fir die Produktion in Frage, an denen vorteilhafte Bedin-
gungen fir die erneuerbare Stromproduktion und nicht genutzte Abwarme aus Hochtem-
peraturprozessen zur Verfiigung stehen.

Sonstiges

Soll Wasserstoff aus der HT-Elektrolyse in Anwendungen genutzt und gegebenenfalls
transportiert werden, fallen dieselben potenziellen Energieaufwendungen an wie in Ab-
schnitt 2.2.1 beschrieben.

Eine weitere technische Weiterentwicklung der HT-Elektrolyse ist die sogenannte Co-
Elektrolyse. Bei dieser wird Wasserdampf und CO- in einem Prozess in Synthesegase
aus Wasserstoff, Kohlenmonoxid, Sauerstoff, etc. umgewandelt. Im Idealfall entsteht so
ein ideales Synthesegas flir mogliche Synthesereaktionen (DECHEMA 2019); die re-
verse Wassergas-Shift-Reaktion kann somit umgangen und potenziell héhere Effizien-
zen erzielt werden (Wang et al. 2017). Die Technologie befindet sich allerdings in einem
sehr friihen Forschungsstand und soll in Forschungsvorhaben in ersten Demonstrations-
anlagen erprobt werden (Sunfire & KIT 2018).

2.2.3. Herstellungskosten und deren Einflussfaktoren

Mit Blick auf die Bereitstellungskosten fur Wasserstoff GUber den Elektrolysepfad ist eine
Reihe von Parametern von entscheidender Bedeutung, fir die sehr unterschiedliche Un-
sicherheiten bzw. Bandbreiten reflektiert werden mussen:

« die Effizienz der Elektrolyseanlagen mit moderaten Unsicherheiten;
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die Kosten des eingesetzten Stroms, die sich in Abhangigkeit von weiteren
Lernkurveneffekten, von regionalen Gegebenheiten sowie vom stromwirtschaft-
lichen Umfeld sehr stark unterscheiden;

die Investitionskosten fur die Elektrolyseanlagen, fur die vor allem durch tech-
nologische Entwicklungen groRe Kostenbandbreiten bzw. -unsicherheiten ent-
stehen;

die Betriebskosten der Elektrolyseanlagen (ohne Stromkosten), die sich in rela-
tiv engen Bandbreiten bewegen,;

der gewichtete Kapitalkostensatz (Weighted Average Costs of Capital —
WACC), der vor allem vom gesamtwirtschaftlichen bzw. politischen Umfeld be-
stimmt wird;

ggf. die Kosten fir den internationalen Transport des Wasserstoffs, flur die er-
hebliche Bandbreiten bzw. Unsicherheiten zu konstatieren sind.

Fir die Parametrisierung der Analysen fir die Bereitstellungskosten von Wasserstoff
Uber den Elektrolysepfad wurden folgende Quellen herangezogen:

die aktuelle Kostenstudie des Hydrogen Council (H2C 2020);
die Uberblicksstudie der Internationalen Energieagentur (IEA 2019);

die Uberblickstudie der Internationalen Agentur fir Erneuerbare Energien
(IRENA 2019);

die Uberblicksstudie von Frontier Economics fiir Agora Verkehrswende und
Agora Energiewende (Agora Verkehrswende et al. 2018);

der Parametrisierungsbericht einer aktuellen System-Modellierungsstudie des
Fraunhofer-Institut fir Solare Energiesysteme (Fraunhofer ISE 2020b) sowie

die Analyse von Bloomberg New Energy Finance zur Entwicklung der Investiti-
onskosten fir Elektrolyseanlagen (BNEF 2019).

Die den Berechnungen zugrunde gelegten Einzelparameter sind in Tabelle 2-3 zusam-
mengestellt:
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fur den Zeithorizont 2020 wird nur eine Spezifikation fur die Elektrolyse (65%
Konversionsnutzungsgrad, bezogen auf den unteren Heizwert des Wasser-
stoffs sowie Investitionskosten von 700 € je Kilowatt elektrischer Elektrolyse-
leistung) betrachtet;

fur die Zeithorizonte 2030 und 2050 werden eine jeweils einheitliche Konversi-
onseffizienz von 70% bzw. 75% sowie zwei Szenarien fur die Elektrolysekosten
betrachtet: die Variante ,Kontinuitat” unterstellt jeweils ein relativ kontinuierli-
ches Durchlaufen einer (ambitionierten) Lernkurve und in der Variante ,Durch-
bruch® wird die Entwicklung nach BNEF (2019) unterstellt;

fur die Transportkosten werden flr den Zeithorizont 2030 drei Varianten be-
trachtet: ohne Transportkosten (einheimische Produktion oder nahezu kosten-
loser Antransport), Transportkosten von 0,75 €/kg H (gunstige Pipeline-Kos-
ten) sowie 1,50 €/kg H» (Langstrecken-Antransport z.B. auf dem Seeweg), fur
den Zeithorizont 2050 wird fiir die Transportkosten eine fortschrittsbedingte
Kostensenkung von einem Drittel unterstellt;
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« in den Grundvarianten wird ein gewichteter Kapitalkostensatz von 5% ange-
nommen, fur die Verhaltnisse in Regionen mit deutlich hdheren Risiken werden
Sensitivitadtsrechnungen mit einem Wert von 15% durchgefihrt;

o die Lebensdauer der Elektrolyseanlagen wird mit 25 Jahren und die Betriebs-
kosten jenseits des Stroms werden mit etwa 3% der Investitionssumme veran-
schlagt;

« die Stromkosten frei Elektrolyseanlage (d.h. Erzeugungskosten zuzlglich Sys-
temkosten fur Netze etc. sowie Steuern, Abgaben und Umlagen) sowie die An-
lagenauslastung werden jeweils in grofen Bandbreiten variiert.®

Tabelle 2-3: Zentrale Parameter flr die Wirtschaftlichkeitsanalysen
2020 2030 2050
Elektrolyse
Umwandlungseffizienz* 65% 70% 75%
» Kontinuitdt Durchbruch Kontinuitdt Durchbruch
Investitionskosten €/kWy 700
440 107 200 74
Betriebskosten % der Invesition 3%
Lebensdauer Jahre 25
WACC % 5% | 15%
Stromkosten €/MWh 0 bis 60
Anlagenauslastung h/a 500 bis 7.000
Transportkosten €/kg H, 0.0 0,0/0,75]1,5 0,0]10,5]1,0

Anmerkungen: * bezogen auf den unteren Heizwert

Quelle: Oko-Institut

Die Abbildung 2-4 zeigt die Ergebnisse der Analyse fur die Wasserstofferzeugung mittels
Elektrolyse im aktuellen Kosten- und Marktumfeld:

o Erzeugungskosten von unter 80 €/ MWh (bezogen auf den unteren Heizwert)
lassen sich nur darstellen, wenn ein Elektrolyseurbetrieb von (deutlich) mehr
als 1.500 Stunden aus sonst abgeregelter Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energien moglich ware. Erzeugungskosten von 40 €/ MWh oder darunter waren
bei Nutzung nahezu kostenfreien Stroms nur bei Elektrolyseauslastungen von
um die 2.500 Stunden mdglich, was in der aktuellen bzw. absehbaren Marktsi-
tuation den absoluten Ausnahmefall (fur lokale Netzengpasse) darstellen diirfte;

« die Wasserstofferzeugung aus PV-Strom (ca. 1.000 Jahres-Vollbenutzungs-
stunden) oder Onshore-Windkraftanlagen (ca. 2.000 Vollbenutzungsstunden)
liegt fur alle Falle, in denen die Vollkosten der Stromerzeugung inkl. Kapitalkos-
ten gedeckt werden muissen (bestenfalls 40 €/ MWh, d.h. auch ohne jede Netz-
nutzungsentgelte oder Steuern, Abgaben bzw. Umlagen), sehr deutlich

8 Mit diesem Parameter kann auch die Importvariante fiir regenerativ erzeugten Strom abgebildet werden,
in der sich die entsprechenden Netzkosten in den Stromeinstandskosten frei Elektrolyseanlage nieder-
schlagen wirden.
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oberhalb von 80 €/ MWh wenn gleiche Jahresvollbenutzungsstunden fiur die re-
generative Stromerzeugung und die Elektrolyseanlagen unterstellt werden®;

mit Strom aus abgeschriebenen Windkraftanlagen (Stromgestehungskosten
von ca. 15 bis 20 €/ MWh) konnte nur Wasserstoff zu unter 80 €/ MWh erzeugt
werden, wenn die Netz- bzw. anderweitigen Systemkosten bei unter 5 €/ MWh
liegen;

die Wasserstofferzeugung mit Strom aus neu errichteten Offshore-Windkraft-
werken (ca. 40 €/ MWh) ware nur dann zu Kosten von um 80 €/ MWh maoglich,
wenn keine zusatzlichen Netz- bzw. Systemkosten entstehen wiirden.

Abbildung 2-4: H.-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten

und Anlagenauslastung, ohne Transportkosten, 2020

#6 | 60 =200 EURItCO, |
#7 70
#8

#9

40 =100 EURACO,

| 50

| #10 > 350 EURI CO,

Electrolyzer full load hours [h/a]

Electricity costs [EUR/MWh(el)]
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Quelle: Oko-Institut

Letztendlich ware in der aktuellen Situation und mit Referenz zum direkten Erdgasein-
satz die breitere Erzeugung von Elektrolyse-Wasserstoff aus regenerativer Stromerzeu-
gung in Deutschland nur dann kostenseitig darstellbar, wenn CO-Preise von mindes-
tens 350 €/t zum Tragen kdmen. Ohne Berucksichtigung der Wasserstofftransportkosten
kénnten die Erzeugungskosten an giinstigen auslandischen Standorten (3.000 Stunden
Volllaststunden fiir die Solarstromerzeugung bzw. 6.000 Stunden Windstromerzeugung)

9
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Die Auslastung der Elektrolyseanlagen kann naturlich prinzipiell erhéht werden, wenn sie nur kleine Leis-
tungsanteile der installierten Kapazitat der Wind- und Solaranlagen in Anspruch nehmen und somit die
Elektrolyseanlagen Uber einen langeren Jahreszeitrum auslasten wirden. Dies bedeutet aber in der
Konsequenz, dass die verbleibenden Nutzungsbereiche fir den regenerativ erzeugten Strom entspre-
chend héhere Kosten fiir die Abdeckung der Residuallast tragen missten. Fiir eine orientierende Ge-
samtanalyse ist es daher sinnvoll, die Auslastung der Elektrolyseanlagen entsprechend der Volllaststun-
den der sie versorgenden Erzeugungsoptionen auf Basis erneuerbarer Energien einzuordnen.
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bei 60 €/ MWh und darunter liegen, wenn neben den reinen Erzeugungskosten der Re-
generativanlagen nur geringe Netz- oder Systemkosten anfallen wiirden.

In der Perspektive auf das Jahr 2030 ergibt sich angesichts der massiven Kostensen-
kungen im Bereich der Elektrolyse, aber auch weiter riicklaufigen Stromerzeugungskos-
ten aus erneuerbaren Energien ein deutlich unterschiedliches Bild. Die Abbildung 2-5
verdeutlicht dies fur die Bandbreite der Wasserstoff-Erzeugungskosten in Abhangigkeit
von den Stromeinstandskosten (frei Elektrolyseanlage) und der Jahresauslastung der
Elektrolyseanlage unter Maligabe der Investitionskosten fir die Elektrolyseanlage, de-
ren Umwandlungseffizienz sowie den anderen Parametern gemal Tabelle 2-3. Die far-
bige Markierung der jeweiligen Ergebniszellen vermittelt einen Hinweis auf die CO.-
Preise, die zur Herstellung einer Kostenparitat zu Erdgas notwendig waren. Im Einzelnen
ergibt sich die folgende Situation:

« an exklusiv fur die Wasserstofferzeugung und ohne Netzanbindung errichteten
Solar- und Windstandorten (Stromeinstandskosten von 30 €/MWh) kénnte
Wasserstoff zu Kosten von 75-105 €/ MWh erzeugt werden,;

« mit Offshore-Windstrom versorgte Elektrolyseanlagen an Kistenstandorten
(Stromeinstandskosten von etwa 40 €/ MWh) kdnnten Wasserstoff zu Kosten
von etwa 70 €/ MWh erzeugen;

« anguten Regenerativstandorten im Ausland (Strombereitstellung zu 20 bzw. 30
€/MWh) konnten bei Elektrolyseauslastungen von 3.000 bzw. 6.000 Stunden
Wasserstofferzeugungskosten von um die 40 bzw. 50 bis 60 €/ MWh moglich
werden, wobei jedoch dabei noch keine Transportkosten berlcksichtigt sind;

Abbildung 2-5: H>-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Kontinuitat®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2030
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Fur den Fall, dass sich die Kostenvariante ,Durchbruch” fir die Kosten der Elektrolyse-
anlagen materialisiert, ergeben sich folgenden Veranderungen fur das Jahr 2030 (vgl.
die entsprechenden Abbildungen im Anhang 1):

bei Anlagenauslastungen von 1.000 Stunden jahrlich (nordeuropaische Solar-
standorte) ergibt sich eine Verminderung der Wasserstoff-Erzeugungskosten
von 48 €/MWh, bei 2.000 Stunden (nordeuropaische Onshore-Windstandorte)
eine Reduktion von 24 €/ MWh sowie bei 4.000 Stunden (europaische Offshore-
Standorte) ein Rickgang der Erzeugungskosten von 12 €/ MWh

an guten internationalen Standorten fir die regenerative Stromerzeugung erge-
ben sich bei 3.000 Auslastungsstunden Kostensenkungen von etwa 16 €/ MWh
bzw. bei 6.000 Stunden von 8 €/ MWh, wobei jedoch auch hier noch keine Trans-
portkosten berutcksichtigt sind.

Hinsichtlich der weiteren Umfeldparameter ergeben sich (jeweils im Vergleich zur Invest-
kostenvariante ,Kontinuitat“) die folgenden Sensitivitaten:

entstehen an den entsprechenden internationalen Erzeugungsstandorten hé-
here Finanzierungskosten (15% anstatt 5%) so ergeben sich daraus Kosten-
nachteile von etwa 18 bzw. 9 €/ MWh (bei Auslastungen von 3.000 bzw. 6.000
Stunden), die die besseren Standortbedingungen zumindest teilweise ausglei-
chen wiirden;

bei Transportkosten von 0,75 €/kg H2 (23 €/ MWh) bzw. 1,50 €/kg Hz (45 €/MWh)
werden jedoch die Kostenvorteile der internationalen Standorte mit guten Er-
zeugungsbedingungen fir regenerativen Strom selbst unter MaRgabe vorteil-
hafter Finanzierungskonditionen deutlich Gberkompensiert.

Unter allseitig sehr glinstigen Rahmenbedingungen (Variante ,Durchbruch® fiir die Elekt-
rolysekosten, geringe Transportkosten aus dem internationalen Raum sowie gunstige
Finanzierungsbedingungen) kénnte damit sowohl bei Bereitstellung aus dem Inland wie
auch bei Lieferungen aus dem internationalen Raum Wasserstoff zu Kosten von 60 bis
70 €/ MWh mdglich werden (Abbildung 2-6 und Abbildung 2-7).
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Abbildung 2-6: H>-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Durchbruch®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2030
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Abbildung 2-7: H.-Bereitstellungskosten in Abh&ngigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Durchbruch”,
WACC 5%, Transportkosten 0,75 €/kg, 2030
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Fallt jeweils eine der genannten vorteilhaften Rahmenbedingungen weg, ergeben sich
fur den Zeithorizont 2030 um 5 bis 45 €/ MWh hohere Bereitstellungkosten fur elektroly-
tisch produzierten Wasserstoff aus regenerativ erzeugtem Strom.

Mit Blick auf das Jahr 2050 ergibt sich die folgende Situation, wenn Transportkosten flr
international erzeugten Wasserstoff nicht bertcksichtigt werden (Abbildung 2-8):

an regenerativen Erzeugungsstandorten ohne Netz- und andere Systemkosten
(Stromeinstandskosten von 20 bzw. 30 €/ MWh von PV und Onshore-Windkraft-
anlagen) bzw. mit geringen Netzanbindungskosten fur Offshore-Windkraftanla-
gen (35 €/ MWh) konnte Wasserstoff zu Kosten von rund 50 €/ MWh erzeugt
werden,;

an guten internationalen Regenerativstandorten konnte bei Stromeinstandskos-
ten von 20 bis 25 €/ MWh Wasserstoff im Kostenbereich von 30 bis 40 €/ MWh
erzeugt werden.

Hinsichtlich der unterschiedlichen Rahmenparameter ergeben sich aus den Sensitivi-
tatsbetrachtungen folgende Effekte:
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sollten sich die Kosten fir die Elektrolyse entlang der Variante ,Durchbruch®
entwickeln, so reduzieren sich die Kosten fiir Wasserstoff aus inlandischer Er-
zeugung um 17, 8 bzw. 4 €/ MWh (Lieferung aus PV-, Onshore- bzw. Offshore-
Windkraftanlagen) sowie um 6 bzw. 3 €/ MWh (bei Anlagenauslastungen von
3.000 bzw. 6.000 Stunden);

falls fur die internationale Wasserstofferzeugung héhere Finanzierungskosten
anfallen (WACC von 15 statt 5%), so erhdhen sich die Kosten um 7 bzw. 4
€/MWh (3.000 bzw. 6.000 Stunden) und wiirden damit die Effekte der starkeren
Kostensenkungen im Bereich der Elektrolyse in der Variante ,Durchbruch Gber-
kompensieren;

werden die Kosten flr den internationalen Antransport von Wasserstoff berlick-
sichtigt so erhdhen sich die Kosten des Aufkommens frei deutscher Grenze um
15 bis 30 €/MWh (d.h. 0.50 bzw. 1.00 €/kg H>).
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Abbildung 2-8: H>-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Kontinuitat®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2050
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In der glinstigsten Konstellation (Investkostenvariante ,Durchbruch®, glinstige Finanzie-
rungs- und relativ geringe Transportkosten) ergeben sich fur den Zeithorizont 2050 Kos-
ten des Wasserstoffaufkommens von 35 bis 50 €/ MWh fur das inlandische Wasserstoff-
aufkommen bzw. fir jenseits der deutschen Grenzen erzeugten, aber ohne relevante
Antransportkosten frei deutscher Grenze bereitgestellten grinen Wasserstoff (Abbildung
2-9).

Bei relativ geringen Antransportkosten (ca. 0,5 €/kg Hz) kénnte griner Wasserstoff aus
Regionen mit guten Standorten flr die regenerative Stromerzeugung frei deutscher
Grenze zu Kosten von 45 bis 50 €/ MWh bereitgestellt werden (Abbildung 2-10).

Bei Lieferung aus entfernteren Regionen, d.h. mit héheren Transportkosten wiirden sich
diese Bereitstellungskosten nochmals um etwa 15 €/MWh erhdhen.
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Abbildung 2-9: H>-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Durchbruch®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2050
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Abbildung 2-10:  H.-Bereitstellungskosten in Abh&ngigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Durchbruch®,
WACC 5%, Transportkosten 0,50 €/kg, 2050
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Aus den vorstehenden Analysen lassen sich die folgenden Schlussfolgerungen flr die
Bereitstellungskosten von grinem Wasserstoff aus der Elektrolyse fir den Zeithorizont
2030 ziehen:

ohne massive Investitionskostensenkungen fir die Elektrolyse erscheint eine
einheimische Wasserstoffproduktion — zunachst ungeachtet aller Fragen von
Flachenrestriktionen, Akzeptanz etc. — von unter 70 €/ MWh als kaum darstell-
bar;

Voraussetzung dafir ist auch die weitere Kostensenkung fir die Erzeugung von
regenerativ erzeugtem Strom (aus grof’en Neuanlagen) auf 30-40 €/ MWh,;

sofern fir die Stromkosten frei Elektrolyseanlage Netzkosten anfallen (mit Aus-
nahme abgeschriebener Windkraftanlagen bzw. der Netzanbindung von Offs-
hore-Windkraftwerke), ist eine wirtschaftlich sinnvolle Wasserstofferzeugung
kaum darstellbar, gleiches gilt fir die Kosten aus Steuern, Abgaben und Umla-
gen;

die Standortvorteile fur die regenerative Stromerzeugung im internationalen
Raum kénnen durch die Transportkosten bei Distanzen von Gber 1.000 km kom-
pensiert oder Uberkompensiert werden;

ungunstige Finanzierungsbedingungen kénnen einen erheblichen Teil der Vor-
teile internationaler Standorte kompensieren,;

unter in jeder Hinsicht glinstigen Bedingungen konnte die Wasserstoftherstel-
lung frei deutscher Grenze sowohl aus der nationalen wie auch der internatio-
nalen Herstellung zu Kosten von 60 bis 70 € MWh mdglich werden, bei CO,-
Preisen von 200 bis 250 €/t konnte hier eine Kostenparitat mit Erdgas erreicht
werden,;

das Volumen der inlandischen Wasserstoffbereitstellung ergibt sich damit ei-
nerseits aus den flachen- bzw. akzeptanzseitigen Begrenzungen fir die einhei-
mische Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer Energien sowie andererseits
durch die Kosten flr Transporte von Wasserstoff aus dem Ausland und die Fi-
nanzierung internationaler Projekte.

Mit Blick auf den Zeithorizont 2050 und den entsprechend gréf3eren Bandbreiten und
Unsicherheiten ergibt sich die folgende Situation:

ohne einen massiven Durchbruch bei den Investitionskosten flir Elektrolysean-
lagen erscheint eine einheimische Wasserstoffproduktion zu Kosten von 50
€/MWh moglich, bei einem weiteren Kostendurchbruch kénnten Niveaus von 40
bis 45 €/MWh darstellbar werden;

Voraussetzung dafir ist auch die weitere Kostensenkung fir die Erzeugung von
regenerativ erzeugtem Strom (aus grof’en Neuanlagen) auf 20-35 €/ MWh,;

sofern bei den Stromkosten frei Elektrolyseanlage Netzkosten anfallen (mit Aus-
nahme abgeschriebener Windkraftanlagen bzw. der Netzanbindung von Offs-
hore-Windkraftanlagen), ist eine wirtschaftlich sinnvolle Wasserstofferzeugung
kaum darstellbar, gleiches gilt fir Steuern, Abgaben und Umlagen;

die Standortvorteile fir die regenerative Stromerzeugung im internationalen
Raum kénnen bei Senkung der Transportkosten bei Distanzen von uber 2.000
km kompensiert oder Gberkompensiert werden;

45



Oko-nstitut eV. Wasserstoff und wasserstoffbasierte Energietrager bzw. Rohstoffe

« ungunstige Finanzierungsbedingungen kdnnen einen erheblichen Teil der Vor-
teile internationaler Standorte kompensieren,;

« unter in jeder Hinsicht glinstigen Bedingungen kénnte die Wasserstoffherstel-
lung frei deutscher Grenze aus der nationalen wie auch der internationalen Her-
stellung zu Kosten von 35 bis 50 €/ MWh mdglich werden, bei CO»2-Preisen von
75 bis 150 €/t wirde hier eine Kostenparitat mit Erdgas erreicht.

Das Volumen der inlandischen Wasserstoffbereitstellung ergibt sich damit auch weiter-
hin aus den flachen- bzw. akzeptanzseitigen Begrenzungen regenerativer Stromerzeu-
gung sowie den Kosten flr Transporte von Wasserstoff aus dem Ausland und die Finan-
zierung internationaler Projekte.
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2.3. Wasserstoffherstellung Gber verfahrenstechnische Prozesse

2.3.1. Wasserstoffherstellung aus fossilen Energietragern mittels Dampfre-
formierung

Technischer Prozess und Stand der Technik

Die Wasserstoffproduktion mittels Dampfreformierung aus Erdgas bildet derzeit mit ei-
nem Marktanteil von etwa 50% die dominierende Technologie der konventionellen Was-
serstoffproduktion. Es handelt sich um eine im industriellen Mal3stab seit langem er-
probte Technologie, die in Kombination mit CO,-Abtrennung, -Abtransport und -Ablage-
rung in geologischen Formationen auch zu einer weitgehend CO2-freien Wasserstoffer-
zeugung weiterentwickelt werden kann.

Abbildung 2-11:  Wasserstoffherstellung tber Dampfreformierung mit CO2-Ab-
trennung (Prinzipschema)
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Quelle: Oko-Institut in Anlehnung an Collodi et al. (2017)

Die Abbildung 2-11 zeigt ein Prinzipschema der Wasserstoffherstellung aus Erdgas mit-
tels Dampfreformierung mit nachgeschalteter CO2-Abtrennung in einer heute typischen
Konfiguration:

e Das als stoffliche Grundlage dienende Erdgas (Feedstock) wird einer Vorbe-
handlung in einer Hydrieranlage unterzogen, um weitgehend reines Methan fir
den Prozess verfugbar zu machen. Die Mercaptan-, organischen Schwefel- und
Chlorid-Bestandteile werden in Katalysatorbetten der Hydrieranlage in Anwe-
senheit von Wasserstoff in Schwefelwasserstoff (H.S) sowie Salzsaure
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umgewandelt, in der Entschwefelungsanlage wird in einem Zinkoxid- (ZnO-)
Bett das H»,S absorbiert und in Zinksulfit (ZnS) umgewandelt. Typischerweise
wird das Erdgas fir diese Aufbereitung auf 370°C aufgeheizt.

e Der Pre-Reformer ist ein adiabatischer Reaktor mit einem meist Nickel-basier-
ten Katalysator. Hier wird unter Zumischung von HeiRdampf und bei Tempera-
turen von ca. 500°C aus Effizienzgriinden ein Teil der Dampfreformierung voll-
zogen.

e Im primaren Dampfreformer reagiert die Mischung aus Feedstock und Heil3-
dampf in Anwesenheit eines meist Nickel-basierten Katalysators zu einer Mi-
schung aus Wasserstoff (Hz2), Kohlenmonoxid (CO), Kohlendioxid (CO;), Me-
than (CH.) und Wasser (H20). Aus dem heil’en Abgas des Dampfreformers
wird die Warme rickgewonnen und in den anderen Anlagen wiederverwendet.

e Der im Dampfreformer enthaltene Kohlenmonoxid-Anteil des Synthesegases
wird in der Wassergas-Konvertierungs-Anlage (Shift Reactor) bei einer Tempe-
ratur von ca. 320°C in CO; umgewandelt. Das erzeugte Synthesegas wird wie-
derum abgekuhlt und die zurlickgewonnene Abwarme wiederum flr andere An-
lagenteile genutzt.

¢ Im Absorber (meist Druckwechsel-Absorber, Pressure Swing Absorber — PSA)
werden aus dem in der Wassergas-Konvertierungsanlage erzeugten Synthese-
gas die Wasserstoffanteile (hochrein) abgetrennt und das verbleibende Gasge-
misch zur Wiedernutzung in den primaren Reformer zurlickgefiihrt. Ein Teil des
erzeugten Wasserstoffs wird zur Deckung des Wasserstoffbedarfs der Hydrier-
anlage genutzt, die verbleibenden Wasserstoffmengen stehen als Rohstoff oder
Energietrager zur Verfigung. Nicht in der Breitenanwendung, aber in der Dis-
kussion befinden sich als Alternative zu PSA auch Membran-basierte Techno-
logien.

e Das im Abgas des primaren Reformers enthaltene CO2 wird in einer CO2-Ab-
scheidungsanlage abgetrennt, typischerweise mittels Monoethanolaminen
(MEA) und mit Abscheidungsraten von ca. 90%. Der Warme- und Strombedarf
der CO,-Abtrennungsanlage kann sehr weitgehend aus der Abwarme der an-
deren Prozessstufen gedeckt werden.

e Das abgeschiedene CO; kann Uber Pipelines (so z.B. im Wasserstoff-Pilotpro-
jekt ,H21“ fir die Region Leeds geplant) und Schiffe (so z.B. im Pilotprojekt
»-H2morrow“ von Equinor vorgesehen) abtransportiert werden und soll in geolo-
gischen Formationen verpresst werden (derzeit vor allem in Offshore-Lagerstat-
ten im europaischen Kontinentalschelf geplant).

In der Diskussion bzw. Entwicklung befindet sich neben der Dampfreformierung von Erd-
gas (Wasser als Oxidationsmittel und Wasserstoffquelle) eine Reihe weiterer Pro-
zessoptionen wie die Verfahren der partiellen Oxidation (Nutzung des atmosphéarischen
Sauerstoffs als Oxidationsmittel) oder die autothermische Reformierung (Kombination
aus Dampfreformierung und partieller Oxidation) oder die Kombination des Dampfrefor-
mers mit Membranen. Aus Prozess- und Kostengriinden hat sich jedoch bisher keines
dieser Verfahren mit signifikanten Marktanteilen im grof3technischen Malstab durchge-
setzt.
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Ressourcenbedarf

Der Ressourcenbedarf fur die weitgehend CO2-freie Herstellung von Wasserstoff mit
Dampfreformierung ergibt sich vor allem hinsichtlich der folgenden Aspekte:

e der Erdgasbedarf fir die Wasserstoffherstellung mittels Dampfreformierung mit
COz-Abtrennung liegt bei etwa 43 MWh je Kilogramm H» bzw. 1,45 MWh je
MWh Wasserstoff (alle Energieangaben bezogen auf den unteren Heizwert),
die Konversionseffizienz liegt damit bei etwa 70%, der als Brennstoff einge-
setzte Anteil des Erdgases liegt bei etwa 22% und der Mehrbedarf an Erdgas
fur die CO2-Abtrennung mit MEA bei etwa 10%;

e der theoretische Wasserbedarf liegt bei etwa 4,5 kg/kg Hz bzw. 135 kg/MWh
(bezogen auf den unteren Heizwert), der praktische Bedarf an Wasser dirfte
etwas Uber diesen Werten liegen;

e bezogen auf den netto erzeugten Wasserstoff sind bei einer CO,-Abschei-
dungsrate von 90% etwa 257 kg COz je MWh H: (auf Basis des unteren Heiz-
werts) sicher und langfristig zu entsorgen (zur lllustration: Bei der Erzeugung
von 100 TWh Wasserstoff missten damit etwa 26 Mio. t CO, abtransportiert
und sicher gespeichert werden'?).

Als Katalysator im Dampfreformer kommen heute vor allem Nickelverbindungen zum
Einsatz wobei Nickel aus europaischer Sicht in Bezug auf Versorgungssicherheit nicht
den kritischen Rohstoffen zugerechnet wird (EC 2014). Dies gilt nicht oder nur einge-
schrankt fir Kobalt- und Edelmetall-Verbindungen, die als Katalysatormaterialien eben-
falls in Betracht gezogen, jedoch vor allem aus Kostengriinden nicht oder nur wenig zum
Einsatz kommen bzw. kommen werden (Rostrup-Nielsen & Rostrup-Nielsen 2007). Da
die Katalysatorregeneration technisch und ékonomisch eine grof3e Rolle spielt, entsteht
durch die Wasserstoffproduktion nur ein begrenzter Netto-Verbrauch dieser Materialen.

Herausforderungen und wesentlicher Bedarf an Entwicklung

Bei der Dampfreformierung von Erdgas handelt es sich um eine breit erprobte und relativ
kostengtinstige Technologie, bei der gekoppelten CO,-Abtrennung und der CO2-Ablage-
rung liegen grofdtechnische Erfahrungen vor. Mit Blick auf die Breitenanwendung ver-
bleibt vor allem bezlglich des CO,-Abtransports zu den Offshore-CO2-Speichern noch
Entwicklungsbedarf. Insbesondere vor diesem Hintergrund liegen die Herausforderun-
gen und der Entwicklungsbedarf vor allem in den folgenden Bereichen:

e Sicherung des Wasserbedarfs fiir die breitere Anwendung der Wasserstoffer-
zeugung Uber die Dampfreformierung'’;

¢ kostenglnstige Integration von Anlagen zu CO»-Abtrennung;

10 Zur Einordnung: die jahrliche CO2-Einspeicherung im norwegischen Offshore-Feld Sleipner betragt bis-
her nach Furre et al. (2017) etwa 0,9 Mio. t.

1 Zur lllustration der GréRenordnung des Wasserbedarfs: Fir die Erzeugung von 100 TWh Wasserstoff
(bezogen auf den unteren Heizwert) wiirde ein jahrlicher Wasserbedarf entstehen, der bei einem tagli-
chen Verbrauch von 125 Litern je Einwohner etwa dem Trinkwasserbedarf von zwei Grof3stadten mit je
150.000 Einwohnern entspricht.
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e technische sowie kosten- und akzeptanzseitig akzeptable Schaffung von Infra-
strukturen (Pipelines, Schiffe) flir den CO»-Abtransport;

e langfristig sichere Ablagerung erheblicher CO2>-Mengen in geologischen Forma-
tionen;

e sorgfaltige Bewirtschaftung der sicheren CO»-Lagerpotenziale, auch mit Blick
auf die zukunftig wohl notwendige Schaffung technischer CO2-Senken;

e sorgfaltige Analyse der bei der Férderung und des Antransports von Erdgas
entstehenden (und hoch klimawirksamen) Methan-Emissionen und entspre-
chende Auswahl der akzeptablen Herkunftsregionen fur den Erdgaseinsatz zur
Wasserstoffherstellung.

Ein wesentlicher Vorteil der Dampfreformierung von Erdgas liegt darin, dass — zumindest
fur die Verhaltnisse in Deutschland und Kontinentaleuropa keine Notwendigkeit besteht,
Wasserstoff Uber grof3e Entfernungen zu transportieren, sondern Erdgas Uber die exis-
tierenden Infrastrukturen bis in die Nahe der Verbrauchszentren anzuliefern, den Was-
serstoff z.B. in Kistenregionen und in der Nahe zu Wasserstrallen zu erzeugen und das
vergleichsweise leichter handhabbare CO, in Offshore-CO,-Ablagerungsstatten abzu-
transportieren.

Sonstiges

Die Herstellung von weitgehend CO,-freiem Wasserstoff aus Erdgas mittels Dampfrefor-
mierung beruht sehr weitgehend auf erprobten und industriell skalierten Technologien.
Die Bereitstellung groferer Mengen Wasserstoff Uber diesen Erzeugungspfad ist zumin-
dest mittelfristig vorstellbar und steht vor allem aber unter der Bedingung, dass hinrei-
chend sichere Abtransport- und Ablagerungs-Infrastrukturen fir das anfallende CO; re-
lativ schnell entwickelt werden kdnnen. Der Abtransport von CO; sowie die Speicherung
in geologischen Formationen bzw. die Akzeptanz dieses Technologiepfades bilden der-
zeit zumindest in Deutschland ein in der 6ffentlichen und politischen Debatte hoch kont-
roverses Thema.

2.3.2. Wasserstoffherstellung aus fossilen Energietragern mittels Pyrolyse

Technischer Prozess und Stand der Technik

Eine Alternative zur Wasserstoffproduktion tGber Dampfreformierung bildet die thermi-
sche Spaltung (Pyrolyse) von Erdgas zu Wasserstoff und festem Kohlenstoff (Graphit).

Entsprechende Konzepte werden zwar seit langer Zeit diskutiert, eine gréRere Dynamik
hat sich hier jedoch erst in den letzten Jahren eingestellt. Gleichwohl werden entspre-
chende Anlagen immer noch im Labormalfstab oder als kleinere Pilotanlagen betrieben,
ein Zeithorizont fur grof3technische Pilotanlagen ist bisher nicht abzusehen.

Die Pyrolyse von Methan zu Wasserstoff und festem Kohlenstoff erfordert einerseits sehr
hohe Temperaturen sowie andererseits geeignete Katalysatormaterialen, die wiederum
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einen Einfluss auf die notwendigen Temperaturen haben. Erprobt wurden hier (Ashik et
al. 2015; Abanades et al. 2016; Parkinson et al. 2017; Parkinson et al. 2018)

o flussige metallische Katalysatormaterialien (v.a. Nickel- und Eisen-, teilweise
auch Kobalt- oder Zinnverbindungen),

e keramische Katalysatormaterialien sowie

¢ Kohlenstoffverbindungen,

fur die zur Methan-Pyrolyse Temperaturen in der Bandbreite von 500 bis uber 1.000°C

notwendig werden.

Abbildung 2-12:
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Die Abbildung 2-12 zeigt die Wasserstoffherstellung aus Erdgas mittels Pyrolyse als
Prinzipschema der nach aktuellem Diskussionsstand typischen Konfiguration (Abanades
et al. 2016; Parkinson et al. 2017; Parkinson et al. 2018):

e Fur das als stoffliche Grundlage dienende Erdgas (Feedstock) wird wie bei der
Dampfreformierung eine Vorbehandlung notwendig, um weitgehend reines Me-
than flr den Prozess verfigbar zu machen.

e Den zentralen Anlagenbestandteil bildet der Reaktor (Blasensaulen-, Wander-
bett-, Drehrohr-, Paddelrohr — 0.a. Reaktoren), in dem das aufbereitete Methan
bei hohen Temperaturen Uber einen Katalysator z.B. aus geschmolzenem Me-
tall in reinen Kohlenstoff und Wasserstoff gespalten wird. Wegen der hohen
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Temperaturen und der Reaktivitat des Katalysators werden flr diese Reaktoren
hochqualitative Stahle, ggf. im Verbund mit Quarzmaterialien bendtigt.

Die bendtigten (hohen) Reaktortemperaturen werden tber eine Warmeversor-
gungsanlage bereitgestellt, die entweder mit Erdgas oder Wasserstoff oder mit
elektrischem Strom (z.B. mit elektrischen Lichtbogen) betrieben werden. Sofern
die Anlage mit fossilem Erdgas betrieben wird, erfolgt die Wasserstoffproduk-
tion nicht CO,-frei (eine nachgeschaltete CO,-Abscheidungsanlage wirde — ne-
ben allen Kostenfragen — dem zentralen Vorteil der Pyrolyse, der entfallenden
Notwendigkeit von CO»-Abtransport- und -Ablagerung, zuwiderlaufen). Bei
Wasserstofffeuerung ist eine CO.-freie Wasserstofferzeugung maoglich, sinkt
aber die Netto-Ausbeute an Wasserstoff. Die Warmeerzeugung aus (CO.-
freiem) Strom wirde vor allem bei den hier oft diskutierten Lichtbogenanlagen
eine CO»-freie Wasserstofferzeugung moglich machen, aber auch zu deutlichen
Kostensteigerungen fuhren.

Der erzeugte pulverférmige Kohlenstoff kann mit verschiedenen Technologien
aus dem Abgasstrom des Reaktors oder an der Oberflache des Katalysator-
betts abgetrennt werden.

Die im Abgasstrom enthaltenen (geringen) Mengen an Kohlenstoff werden wie-
derum in einer Separationsanlage abgeschieden.

Im nachgeschalteten Anlagenteil wird der Wasserstoff hochrein abgeschieden,
die im Abgasstrom verbliebenen Methananteile werden in den Kreislauf zurlick-
gefuhrt. Hier bilden PSA-Anlagen den aktuellen Stand der Technik, zuklnftig
kénnten hier aber auch Membrantechnologien zum Einsatz kommen.

Anlagen zur CO.-freien Wasserstoffherstellung tUber die Methanpyrolyse existieren der-
zeitim Labormalstab oder als kleinere Pilotanlagen. Die Skalierung auf industrielle Mal3-
stabe wird derzeit intensiv untersucht, in Deutschland u.a. im Rahmen des Uber das
BMBF geforderten Forschungsvorhabens ,Methanpyrolyse (Me2H2)“ (Laufzeit 2019-

2022).

Ressourcenbedarf

Fur weitgehend COx-frei hergestellien Wasserstoff mittels Methan-Pyrolyse ergibt sich
die folgende Ressourcensituation:
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der Erdgasbedarf fir die Wasserstoffherstellung mittels Pyrolyse liegt bei etwa
55 MWh je Kilogramm Hz bzw. 1,82 MWh je MWh Wasserstoff (alle Energiean-
gaben bezogen auf den unteren Heizwert), die Konversionseffizienz liegt damit
bei etwa 55% und der als Brennstoff eingesetzte Anteil des produzierten Was-
serstoffs durfte bei etwa 10% liegen;

bezogen auf den netto erzeugten Wasserstoff (bei Einsatz eines Teils des er-
zeugten Wasserstoffs zur Warmeerzeugung) werden etwa 3,3 kg Kohlenstoff je
kg H2 bzw. 100 kg Kohlenstoff je MWh H, (auf Heizwert-Basis) erzeugt, der
zumindest in gewissen Grenzen auch als vermarktbares Produkt verwertet wer-
den kann;
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¢ es entsteht mit dem festen Kohlenstoff ein im Grundsatz vermarktbares Produkt
fur eine grof3e Breite von (v.a. stofflichen) Anwendungen;

e durch den Wegfall der CO,-Ablagerung wird der Nutzungsdruck auf die endliche
Ressource sicherer CO2-Speicher verringert, was mit Blick auf die Nutzung fos-
siler Energietrager, v.a. aber mit der perspektivisch an Bedeutung gewinnenden
Notwendigkeit, CO, aus der Atmosphare zu entfernen (sog. negative CO>-Emis-
sionen), eine wichtige Facetten der Ressourcendiskussion bildet.

Als Katalysatormaterialien werden diverse metallische und nichtmetallische Verbindun-
gen diskutiert und getestet, nahezu keiner der in Frage kommenden Stoffe wird den kri-
tischen Rohstoffen zugerechnet (EC 2014). Da auch hier Katalysatorregeneration tech-
nisch und ékonomisch eine grolte Rolle spielt, entsteht durch die Wasserstoffproduktion
nur ein begrenzter Netto-Verbrauch dieser Materialen.

Herausforderungen und wesentlicher Bedarf an Entwicklung

Da es sich bei der Wasserstoffproduktion durch Pyrolyse durch eine nur im Labormal}-
stab erprobte und eine weitgehend im Entwicklungsstadium befindliche Technologie
(wenn auch mit groBem Potenzial) handelt, bestehen Herausforderungen und der Ent-
wicklungsbedarf in nahezu allen Stufen der Prozesskette. Auf folgende Aspekte soll hier
jedoch hingewiesen werden:

e die Erprobung geeigneter Katalysator- und Konstruktionsmaterialien bildet sicher
den zentralen Erfolgsfaktor fir die weitgehend CO,-freie Erdgas-Pyrolyse;

o die ldentifikation optimierter Betriebsstrategien;

o die CO,-freie Erzeugung der bendtigten Warme (lUber den Einsatz eines Teils
des erzeugten Wasserstoffs oder von CO.-frei erzeugtem Strom) bildet ein wich-
tiges Optimierungskriterium fur die Pyrolyse;

¢ die technische Skalierung der Anlagen auf industriell einsatzbare GréRRen und die
Erzielung entsprechender Kosteneffekte;

¢ die Identifikation zukunftstrachtiger Vermarktungs- bzw. Entsorgungsstrategien
fur den erzeugten Kohlenstoff (zur lllustration: Bei der Erzeugung von 100 TWh
Wasserstoff, bezogen auf den unteren Heizwert, wiirden etwa 10 Millionen Ton-
nen reiner Kohlenstoff anfallen);

¢ auch hier besteht die Notwendigkeit einer sorgfaltigen Analyse der bei der For-
derung und beim Antransport von Erdgas entstehenden (und hoch klimawirksa-
men) Methan-Emissionen und einer entsprechenden Auswahl der akzeptablen
Herkunftsregionen fir den Erdgaseinsatz zur Wasserstoffherstellung.

Sonstiges

Die Pyrolyse-basierte Produktion von weitgehend CO.-freiem Wasserstoff aus Erdgas
bildet angesichts ihres Entwicklungsstandes erst in der langeren Frist eine groRvolumige
Erzeugungsoption. Mit Blick auf die technischen und Kostenentwicklungen bei der elekt-
rolytischen Wasserstoffproduktion kann sich dieser Erzeugungspfad fur die
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(einheimische, wenn auch auf importiertem Erdgas beruhende) Bereitstellung grofierer
Wasserstoffmengen vor allem fiir den Fall als sinnvoll erweisen, dass Importe von rege-
nerativ erzeugtem Wasserstoff (aus politischen, wirtschaftlichen oder technischen Griin-
den) nicht schnell genug zustande kommen bzw. skaliert werden kénnen oder sich die
entsprechenden Transportkosten als signifikantes Hemmnis herausstellen.

2.3.3. Herstellungskosten und deren Einflussfaktoren

Die Wirtschaftlichkeitsanalysen fur die weitgehend CO»-freie Wasserstoffherstellung aus
Erdgas kann angesichts der Komplexitat der Technologien und des erreichten Entwick-
lungsstandes robust nur fir die Dampfreformierung von Erdgas mit nachgeschalteter
CO2-Abscheidung (blauer Wasserstoff) durchgeflhrt werden. Fir die Analyse der Pyro-
lyse-Route (tlrkiser Wasserstoff) ergibt sich einerseits hinsichtlich des bisher erreichten
Skalierungsstandes und andererseits mit Blick auf die Unsicherheiten bezliglich des Ver-
marktungswertes des erzeugten Graphits noch keine hinreichend belastbare Daten-
grundlage.

Angesichts des erreichten grof3technischen Entwicklungsstandes wird weiterhin auf eine
Differenzierung von Zeithorizonten verzichtet, gleichwohl werden fiir die entscheidenden
Parameter Sensitivitdtsanalysen durchgefuhrt.

Fur die Bereitstellungskosten von blauem Wasserstoff sind Parameter entscheidend, die
teilweise deckungsgleich mit denen fur griinen Wasserstoff sind, sich aber gleichzeitig
teilweise von jenen erheblich unterscheiden:

« die Umwandlungseffizienz der Dampfreformierungsanlagen, die angesichts der
breiten Wasserstoffherstellung im industriellen Malstab relativ robust sein durf-
ten;

« die Kosten des eingesetzten Erdgases, die sich in Abhangigkeit von regionalen
Gegebenheiten sowie vom energiewirtschaftlichen Umfeld sehr stark unter-
scheiden konnen;

« die Investitionskosten fiir die Dampfreformierungsanlagen, fir die angesichts
des Reifegrades dieser Technologie wiederum nur begrenzte Unsicherheiten
zu berlcksichtigen sind;

« die Kosten der CO2-Abtrennungsanlagen, fir die mit Blick auf die jeweils erziel-
baren Abtrennungsraten und vor allem bedingt durch technologische Entwick-
lungen moderate Kostenunsicherheiten bzw. -bandbreiten bericksichtigt wer-
den mussen;

« die Kosten fiir den Abtransport und die Speicherung des abgetrennten CO», fiir
die angesichts regionaler und geologischer Gegebenheiten, der Transportmit-
tel- und -entfernungen sowie technologischer Entwicklungen erhebliche Unsi-
cherheiten bzw. Kostenbandbreiten veranschlagt werden missen;

« die Betriebskosten der Dampfreformierungs- und CO,-Abscheideanlagen (ohne
Erdgaskosten), die sich in relativ engen Bandbreiten bewegen,;

« der gewichtete Kapitalkostensatz (Weighted Average Costs of Capital —
WACC), der vor allem vom gesamtwirtschaftlichen bzw. politischen Umfeld be-
stimmt wird;
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die Kosten fur die verbleibenden CO,-Emissionen der Dampfreformierungsan-
lage, die sich vor allem aus den entsprechenden Bepreisungsinstrumenten er-
geben,;

ggf. die Kosten fur den internationalen Transport des Wasserstoffs, fur die er-
hebliche Bandbreiten bzw. Unsicherheiten zu konstatieren sind.

Fir die Analysen der Bereitstellungskosten von Wasserstoff (iber den Pfad der Dampf-
reformierung von Erdgas wurden folgende Quellen zugrunde gelegt:

die aktuelle Kostenstudie des Hydrogen Council (H2C 2020);
die Uberblicksstudie der Internationalen Energieagentur (IEA 2019);

der Parametrisierungsbericht einer aktuellen System-Modellierungsstudie des
Fraunhofer-Institut fir Solare Energiesysteme (Fraunhofer ISE 2020a);

der Kurzbericht von Equinor zum Projekt ,H2tomorrow* (Equinor & OGE 2019);

eine detaillierte Technologie- und Kostenvergleichsstudie (Parkinson et al.
2018);

die detaillierte Kostenstudie eines Anlagenherstellers (Collodi et al. 2017);
die Studie zum H21 Leeds City Gate-Projekt (NGN et al. 2016) sowie

die Parameterstudie des DIW Berlin im Bereich der CO2-Abscheidung, des
COgz-Transports und der CO»-Ablagerung (DIW Berlin et al. 2013).

Die Tabelle 2-4 zeigt die fur die Analysen verwendeten Parameter. Fir die Bereiche mit
signifikanten Unsicherheiten werden jeweils die Varianten ,Referenz* und ,Hoch* unter-

schieden.
Tabelle 2-4: Zentrale Parameter fur die Wirtschaftlichkeitsanalysen fur die
Erdgas-Dampfreformierungsroute
Referenz Hoch
Dampfreformer
CO,-Entstehung* kg CO,/MWh H, 296
CO,-Abtrennungsrate % 90%
Investitionskosten % (konventionelle Anlage) 190% 235%
Betriebskosten % der Invesition 3%
Lebensdauer Jahre 25
WACC % 5% 15%
CO,-Abtransport und -Ablagerung
Entsorgungskosten €/t CO, 20 40
Transportkosten €/kg H, 0,0 0,751 1,50

Anmerkungen: * bezogen auf den unteren Heizwert

Quelle: Oko-Institut

Die Abbildung 2-13 zeigt die Ergebnisse der Kostenrechnungen flir die Wasserstoffher-
stellung mittels Dampfreformierung:

bei Erdgas- und CO»-Preisen in der aktuellen GréRenordnung (20 €/ MWh, be-
zogen auf den unteren Heizwert bzw. 20 €/t CO,) liegen die
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Bereitstellungskosten fur Wasserstoff (ebenfalls bezogen auf den unteren Heiz-
wert) in der GroRenordnung von 50 €/ MWh, zur Erzielung der Preisparitat mit
Erdgas waren CO,-Preise von etwas Uber 150 €/t notwendig;

« hohere CO2-Preise verandern die Wasserstoffkosten nur in sehr begrenztem
Male, in der Bandbreite von 0 bis 100 €/t CO; verandern sich die Wasserstoff-
kosten um etwa 3 €/t CO, wird die CO,-Erzeugung dem gleichen CO»-Preis
unterworfen, der zur Paritat mit Erdgas notwendig ware (ca. 175 €/t), ergeben
sich unter Referenzbedingungen Kosten der Wasserstoffbereitstellung von
knapp 60 €/ MWh'?;

« die Kosten flr Erdgas haben erwartungsgemafl den grofdten Einfluss auf die
Kosten der Wasserstoffbereitstellung, bei fir Nordamerika typischen Erdgas-
kosten von 10 €/ MWh liegen die Wasserstoff-Kosten, in Abhangigkeit vom Ni-
veau der CO.-Preise bei 37 bis 40 €/ MWh, bei Erdgaskosten wie zum bisheri-
gen Hoéchststand im Jahr 2008 (36 €/MWh H,) wirden sich, abhangig vom Preis
fur COz-Zertifikate, Wasserstoffkosten von 70 bis 80 €/ MWh ergeben.

Abbildung 2-13: Hx-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Erdgas- und
CO,-Kosten, Investitionskosten- und CO2-Entsorgungsvari-
ante ,Referenz", ohne Transportkosten, WACC 5%
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Quelle: Oko-Institut

2" Die mogliche Auswirkungen der CO2-Bepreisung auf die Vorkettenemissionen der Erdgasbereitstellung
ist dabei nicht beriicksichtigt. Folgende Uberschlagsrechnung verdeutlicht aber die GréRenordnung:
Werden die Vorkettenemissionen mit 10% der reinen Brennstoffemissionen angesetzt und wirde diese
Emissionen voll der CO2-Bepreisung unterliegen, so ergibt sich bei einem CO2-Preis von 100 €/t eine
Preiserhdhung fiir das Erdgas von etwa 2 €/ MWh (bezogen auf den unteren Heizwert), die fir die Er-
gebnisermittlung in der Abbildung 2-13 entsprechend zu bericksichtigen ware.
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Die Sensitivitdtsanalyse fur die in Tabelle 2-4 gezeigten Parameter filhrt zu folgenden
Ergebnissen (vgl. dazu Anhang 2):

steigen die Kosten fir die CO2-Abtrennung um 50%, so steigen die Herstel-
lungskosten um 4 €/ MWh,;

verdoppeln sich die Kosten fir den Abtransport und die Ablagerung auf 40 €/t
COg, so erhdhen sich die Bereitstellungkosten um 5 €/ MWh;

in der Kombination beider Annahmen flir die Varianten ,Hoch® ergeben sich
entsprechend Zusatzkosten von 9 €/ MWh;

bei héheren Verzinsungserwartungen, die allerdings nur flr Produktionsstan-
dorte aufRerhalb der OECD zu veranschlagen waren, erhdhen sich die Erzeu-
gungskosten um 14 bis 22 €/ MWh (bei Investitionskosten der Varianten ,Refe-
renz* bzw. ,Hoch").

Abbildung 2-14:

H.-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Erdgas- und
CO,-Kosten, Investitionskosten- und CO,-Entsorgungsvari-
ante ,Referenz”, Transportkosten 0,75 €/kg, WACC 5%
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Quelle: Oko-Institut

SchlieBlich stellt sich die Frage, ob der Antransport von Erdgas an deutsche Kusten-
standorte und der Abtransport des abgeschiedenen CO; sich als gunstiger erweisen
kann als die Wasserstofferzeugung in der Nahe der Erdgasférderung und die dortige
Ablagerung von COg:

aus einer rein volumetrischen Perspektive erfordert die Produktion eines Kubik-
meters Wasserstoff etwa 0,37 m® Methan und miissen 0,33 m® CO; abtranspor-
tiert werden; selbst unter Beriicksichtigung der geringeren Dichte und der nied-
rigeren Viskositat von Wasserstoff mussten also fur die Produktion des
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Wasserstoffs im Ausland deutlich gréRere Volumina transportiert werden als
beim Antransport des Erdgases und beim Abtransport des COy;

unter Berlcksichtigung des in den Férderregionen preiswerteren Erdgases (und
niedrigerer CO.-Abtransportkosten) wirde der Antransport des im internationa-
len Raum erzeugten Wasserstoffs tber 1.000 bis 1.500 km die Bereitstellungs-
kosten um ca. 10 €/ MWh erhdhen (Abbildung 2-14), bei langeren Distanzen um
bis zu 30 €/ MWh.

Aus diesen Analysen ergeben sich die folgenden Schlussfolgerungen fiir die Bereitstel-
lungskosten von blauem Wasserstoff:

fur blauen Wasserstoff kann bei den aktuell erwartbaren Erdgaspreisen eine
Kostenparitat mit Erdgas flr CO2-Preise von unter 200 €/t erzielt werden (Was-
serstoffkosten von 50 bis 60 €/ MWh);

den groéflten Einfluss auf die Kosten des erzeugten Wasserstoffes hat der Preis
des eingesetzten Erdgases, mit Blick auf die historische Bandbreite der Erdgas-
preise ergeben sich Preiseffekte von £15 €/ MWh;

die Unsicherheiten aus dem fir die Wasserstoffherstellung zur Anwendung
kommenden CO,-Preis sind moderat (ca. 3 €/ MWh je 100 €/t COy);

die Unsicherheiten aus den Investitionskosten fiir die Dampfreformierungsanla-
gen mit CO2-Abscheidungen haben einen vergleichsweisen geringen Einfluss
auf die Kosten der Wasserstoffbereitstellung;

eine dhnliche Situation ergibt sich flr die Kosten der CO2-Entsorgung (CO»-
Abtranport und -Ablagerung);

die Erzeugung von Wasserstoff aus Erdgas in der Nahe der Férderstatten (mit
niedrigeren Erdgas-Einstandskosten und niedrigeren Kosten fir den CO.-Ab-
transport) ist wegen der vergleichsweisen hohen Transportkosten fir Wasser-
stoff wirtschaftlich kaum sinnvoll.

Das Volumen der Bereitstellung von blauem Wasserstoff ergibt sich damit vor allem aus
den speicher- und ggf. akzeptanzseitigen Beschrankungen der CO»-Entsorgung. Eine
Produktion von blauem Wasserstoff im weiter entfernten Ausland und der Antransport
von Wasserstoff ist wegen der Transportkosten und der gro3en Kapazitaten der ggf.
umzubauenden Erdgas-Pipelines (vgl. Kapitel 4.2)kaum zu erwarten.
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2.4. Synthetische Brennstoffe
2.4.1. Strombasiertes synthetisches Methan

Technischer Prozess und Stand der Technik

Die chemisch-katalytische Herstellung von Methan aus Kohlendioxid und Wasserstoff
nennt sich Sabatier-Prozess und lauft bei Temperaturen ber 200 °C exotherm ab. Ne-
ben Wasserstoff aus Elektrolyseuren ist die Verfiigbarkeit von CO die Voraussetzung
fur die Herstellung von strombasiertem Methan. Anlagen mit Festbettreaktoren sind
technisch demonstriert und verfiigbar; andere Reaktortypen sind dagegen noch in nied-
rigeren Entwicklungsstufen (Wuppertal Institut et al. 2018).

Abbildung 2-15:  Herstellung synthetischer Gase mittels Sabatier-Prozess
(Prinzipschema)
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Quelle: Oko-Institut

Typische Anlagen haben eine Kapazitat von unter 10 MW und sind im Wesentlichen
Forschungsanlagen. In der Planung sind jedoch erste industrielle Anlagen mit Kapazita-
ten bis zu 100 MW (DVGW 2019). Ahnlich wie bei der Wasserstoff-Elektrolyse ist fir die
Herstellung von Methan aus Strom mit einer Zunahme der Anlagenkapazitaten zu rech-
nen.

Die Literatur gibt den Wirkungsgrad des Sabatier-Prozesses mit Werten knapp unter
80 % an (Brynolf et al. 2018; Agora Verkehrswende et al. 2018; TU Berlin 2018). Dies
entspricht in etwa dem Bedarf von 1,3 kWhh2 je kWhchs. Prozessoptimierungen kénnen
noch zu leichten Effizienzverbesserungen flhren; ein relevanter Anstieg der
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Prozesseffizienz ist jedoch nicht zu erwarten. Der Sabatier-Prozess kann grundsatzlich
dynamisch im Lastbereich zwischen 25 % und 100% betrieben werden, wobei im dyna-
mischen Betrieb die Gasreinheit des Prozesses zuriickgeht und gegebenenfalls eine
Gasreinigung fur die Einspeisung als H-Gas notwendig wird (LBST & dena 2017; Wup-
pertal Institut et al. 2018).

Fur die Bereitstellung von CO. ist die Abtrennung aus Abgasstrémen biogener Prozesse
mit verschiedenen Verfahren technischer Standard und verfigbar (ifeu 2019). Der not-
wendige Strom- und Niedrigtemperaturbedarf liegt je nach Verfahren bei 0,03 bis 0,17
kWhe bzw. 0 bis 0,4 kWh je Kilogramm Kohlendioxid. Die CO2-Abtrennung aus der Luft
ist wegen der geringen Konzentration technisch schwieriger. Technologisch neue Kon-
zepte (TSA'™3), die fiir die Regeneration der Filtermaterialien vor allem auf Niedrigtempe-
raturwarme (rund 100°C) zurickgreifen, werden derzeit in anwendungsrelevanter Um-
gebung demonstriert und haben einen Strombedarf von 0,2 bis 0,5 kWh und einen War-
mebedarf von 1,5 bis 2,5 kWh je Kilogramm CO, (LBST & dena 2017; Wuppertal Institut
et al. 2018).

In Kombination mit der NT-Elektrolyse stellt sich fir die gesamte Herstellungskette von
Methan bei der CO2-Bereitstellung aus der Luft ein auf den Strominput bezogener Wir-
kungsgrad von rund 54 % ein (Oko-Institut 2019). Effizienzsteigerungen bei der Elektro-
lyse und im Sabatier-Prozess konnten die Methanherstellung zukunftig mit einem Wir-
kungsgrad von 64% ermdglichen. Hinzu kommen jedoch weitere potenzielle Verluste flr
die Komprimierung und/oder Verflissigung des Methans.

Ressourcenbedarf

Die Flachen- und Rohstoffbedarfe der Methanproduktion ergeben sich vor allem aus
dem Strombedarf aus erneuerbaren Energien. Bei der CO2-Abtrennung aus der Luft
kommen zudem Ventilatoren zum Einsatz, die zum FlachenfuRabdruck der Methanher-
stellung beitragen. In der Tabelle 2-5 ist der notwendige Kapazitatszubau fur verschie-
dene Arten der Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer Energien fir die Methanproduk-
tion in Deutschland dargestellt, wenn die Anlagen vollstandig mit zusatzlichen erneuer-
baren Energien versorgt werden sollen.

Tabelle 2-5: Strombedarf und notwendiger Kapazitatszubau der regenera-
tiven Stromerzeugung bei verschiedenen Wirkungsgraden der
Methanherstellung in Deutschland

Wirkungsgrad 54% (aktuell) Wirkungsgrad 64% (Langfristpotenzial)
Methan- Strom- Volllast- Kapazitats- Strom- Volllast- Kapazitats-
Produktion bedarf stunden zubau bedarf stunden zubau
TWh TWh ha GW TWh ha GW
Wind-Onshore 100 185 1.936 96 156 1.936 81
Wind-Offshore 100 185 4.032 46 156 4.032 39
Photovoltaik 100 185 903 205 156 903 173

Anmerkung: Angaben zu Methanproduktion und Wirkungsgrad bezogen auf den unteren Heizwert des Methans

Quelle: Oko-Institut

3 Temperature Swing Adsorption
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Kritische Rohstoffe kommen im Sabatier-Prozess nicht zum Einsatz.

Herausforderungen und wesentlicher Bedarf an Entwicklung

Die Voraussetzung fir die Herstellung relevanter Mengen strombasierten Methans ist
die Verfugbarkeit der Elektrolyse sowie der notwendige Aufbau erneuerbarer Stromka-
pazitaten (siehe Kapitel 2.2). Durch den weiten Entwicklungsstand der Technologie lie-
gen die technischen Herausforderungen vor allem bei Prozessoptimierungen und der
Entwicklung effizienterer sowie langlebigerer Katalysatoren (Wuppertal Institut et al.
2018). Zudem ist die Skalierung der Synthesereaktoren entscheidend fiir die Erreichung
der in vielen Studien verwendeten Annahmen fiir die Degression der spezifischen Kos-
ten der Syntheseanlagen (DECHEMA 2019). Anlagen in der Gréenordnung um 100
MW sind dabei ein Zwischenschritt fir die Skalierung und Industrialisierung der Techno-
logie. Auch ist die Verfligbarkeit an CO- aus biogenen Prozessen oder aus der Luft eine
begrenzende Grole fir die Produktion von klimafreundlichem Methan.

Sonstiges

Die Verdichtung und Verflissigung von Methan kénnen notwendig sein flir den Transport
und die Nutzung strombasierten Methans. Der Energiebedarf fur die Teilprozesse ist
wesentlich geringer als bei Wasserstoff. Die Verdichtung auf 250 bar und die Verflissi-
gung weisen den Strombedarf von 0,022 kWhe bzw. 0,06 kWhe je kWhcha auf (LBST &
dena 2017). Die Boil-off-Rate verflissigten Methans liegt bei 0,05 — 0,15 % pro Tag
(S6nmez et al. 2013). Je nach Anwendung und Transportdistanz sowie Speicherdauer
konnen unterschiedliche Energiebedarfe zusatzlich zu den in den vorigen Abschnitten
genannten Werten auftreten.

Eine hohere Gesamteffizienz ist bei der integrierten Methanproduktion mit der HT-Elekt-
rolyse moglich. Giglio et al. (2018) berechnen in ihrem Modell beispielsweise eine Ge-
samteffizienz inklusive des Warmeinputs von rund 77 %. Bei weniger optimaler War-
meintegration, wie sie im Realbetrieb und beim volatilen Stromerzeugungskapazitaten
zu erwarten ist, und bei Beriicksichtigung der Energiebedarfe fir die CO.-Bereitstellung
sinkt die Gesamteffizienz jedoch erheblich. Inwieweit integrierte HT-Elektrolyse- und Me-
than-Syntheseprozesse zu einer héheren Energieeffizienz fihren kénnen, wenn sie dy-
namisch betrieben werden, ist offen.
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2.4.2. Strombasierte flussige Kohlenwasserstoffe

Technischer Prozess und Stand der Technik

Aus Kohlendioxid und Wasserstoff kbnnen verschiedene, bei Normalbedingungen koh-
lenwasserstoffhaltige Endprodukte hergestellt werden. Grundséatzlich gibt es dabei zwei
unterschiedliche Herstellungspfade (LBST & Bauhaus Luftfahrt 2016):

« Beider Fischer-Tropsch-Synthese (FT-Synthese) entsteht je nach Temperatur,
Druck und C/H-Verhaltnis des zuvor erstellten Synthesegases ein Gemisch mit
einer unterschiedlichen Verteilung an Kohlenwasserstoffketten, die im Post-
Processing (z.B. in Raffinerien) in Endprodukte weiterverarbeitet werden. Die
FT-Synthese ist ein weit entwickelter Prozess, der bei Nicht-Verfugbarkeit von
Rohdl seit langer Zeit fir die Kraftstoffproduktion genutzt wird.

« Bei der Methanolsynthese entsteht Rohmethanol, welches als Basischemikalie
dienen und zu verschiedenen kohlenwasserstoffhaltigen Produkten weiterver-
arbeitet werden kann. Der heute standardmafig eingesetzte Prozess ist die
zweistufige Methanolsynthese, fir die zunachst ein Synthesegas aus Kohlen-
monoxid und Wasserstoff erstellt wird, welches die Basis fur die Methanolsyn-
these darstellt. Die direkte Methanolsynthese ermoglicht den Einsatz von CO;
und Wasserstoff. Die zweistufige Methanolsynthese auf Basis fossiler Energie-
trager ist der heutige, groRRindustriell angewendete Standardprozess fur die Me-
thanolherstellung. Die direkte Methanolsynthese kommt in Demonstrationsan-
lagen und kleinen industriellen Anlagen zum Einsatz'4.

Anlagen, die aus Strom flissige Kohlenwasserstoffe herstellen, befinden sich mit Aus-
nahme einer industriellen Produktionsanlage im Demonstrationsstadium (Timmerberg &
Kaltschmitt 2019). Verschiedene Unternehmen (z.B. Sunfire/Blue Crude, LanzaTech)
haben jedoch in Verbindung mit der HT-Elektrolyse erste kommerzielle Anlagen fur die
kommenden Jahre angekiindigt (Wuppertal Institut et al. 2018). Das Startup INERATEC
versucht im Gegensatz dazu Mikroreaktoren kommerziell fir die Herstellung fliissiger
Kohlenwasserstoffe einzusetzen. Fur die beiden Prozessrouten, die im Pre-Processing
eine Aufbereitung zu Synthesegas nutzen, besteht zudem die Herausforderung, die da-
fur bendtigte reverse Wassergas-Shift-Reaktion (RWGS) vom Demonstrationsstadium
in Kleinanlagen auf Industriegrofe zu skalieren und den Prozess beherrschbar zu be-
treiben (Timmerberg & Kaltschmitt 2019; LBST & Bauhaus Luftfahrt 2016). Timmerberg
& Kaltschmitt (2019) und DECHEMA (2019) schatzen den Zeitraum der Skalierung vom
heutigen Stand der Technik zur industriellen Produktion unabhangig vom regulatori-
schen Rahmen, Investitionsentscheidungen und Nachfragebedingungen aus techni-
scher Sicht auf rund 10 Jahre ab, da eine Skalierung tUber mehrere GroRRenstufen sinn-
voll ist.'®

4" Die George Olah-Anlage in Island, die COz2 aus einer Geothermieanlage als Kohlenstoffquelle verwen-
det, ist die erste industrielle Methanolproduktion im kleinen Industriemalfstab auf Basis der direkten Me-
thanolsynthese (www.carbonrecycling.is). Wegen der groferen Zukunftspotenziale ist in Abbildung 2-17
die einstufige direkte und nicht die heute industriell vorherrschende zweistufige Methanolsynthese dar-
gestellt.

15 Zur lllustration: Die Industriekonsortium Norsk e-Fuel will beispielsweise bis zum Jahr 2023 eine erste
Anlage mit einer Produktionskapazitat von 10 Millionen Litern in Betrieb nehmen, flr das Jahr 2026 soll
eine Hochskalierung der Technologie auf ein Produktionsvolumen von 100 Millionen Liter synthetischen
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Abbildung 2-16:  Herstellung synthetischer Flissigbrennstoffe mittels Fischer-
Tropsch-Synthese (Prinzipschema)

Gl Conversion efficiency

50% (LHV to LHV)

Waste heat

Waste heat Waste heat

Heat for high-
temperature electrolysis

Electricity Water Water Water Fuels

Quelle: Oko-Institut

Abbildung 2-17:  Herstellung synthetischer Flissigbrennstoffe mittels direkter,
einstufiger Methanol-Synthese (Prinzipschema)
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Treibstoffs avisiert (https://www.sunfire.de/de/unternehmen/news/detail/norsk-e-fuel-plant-die-erste-
kommerzielle-anlage-fuer-wasserstoffbasierten-erneuerbaren-flugkraftstoff-in-norwegen).
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Die Literatur gibt den Wirkungsgrad der Umsetzung von Wasserstoff in Kohlenwasser-
stoffe inklusive des Post-Processing fur die FT-Synthese mit rund 70 % an (Brynolf et al.
2018; Timmerberg & Kaltschmitt 2019; Fasihi et al. 2016). Aufgrund der etablierten Tech-
nologie ist nicht mit relevanten Effizienzverbesserungen des Prozesses zu rechnen. In
LBST & Bauhaus Luftfahrt (2016) weist die Kraftstoffherstellung Gber den Methanolpfad
eine ahnliche Energieeffizienz auf wie Uber den FT-Pfad. In Verbindung mit der NT-
Elektrolyse stellen sich mit dem heutigen Stand der Technik Wirkungsgrade unter 50 %
ein. Mit Effizienzverbesserungen der Elektrolyse sind ggf. Wirkungsgrade bis zu 57 %
erreichbar.

Im Vergleich zum Sabatier-Prozess sind die Syntheseprozesse fiir die Herstellung flis-
siger Brennstoffe weniger dynamisch und missen beim heutigen Stand der Technik als
Grundlast betrieben werden. Die dynamische Reaktionsfuhrung befindet sich derzeit
beim Ubergang zum Demonstrationsstadium (Wuppertal Institut et al. 2018; ifeu & ZSW
2018).

Den Stand der Technik fiir die Bereitstellung des bendétigten COs ist bereits in Abschnitt
2.4.1 dargestellt.

Ressourcenbedarf

Wie bei den Ubrigen strombasierten Prozessen gehen der Landnutzungsbedarf und der
Bedarf an Rohstoffen im Wesentlichen auf die benétigte erneuerbare Stromerzeugung
und die eingesetzten Anlagen zur CO»-Bereitstellung zurtick. Fir die potenzielle Herstel-
lung von strombasierten, synthetischen flissigen Kohlenwasserstoffen in Deutschland,
ist der notwendige zusatzliche Kapazitatszubau an erneuerbaren Stromerzeugungsan-
lagen in Tabelle 2-6 dargestellt.

Tabelle 2-6: Strombedarf und notwendiger Kapazitatszubau der regenera-
tiven Stromerzeugung bei verschiedenen Wirkungsgraden der
Herstellung flissiger synthetischer Kohlenwasserstoffe in
Deutschland

Wirkungsgrad 48% (aktuell) Wirkungsgrad 57% (Langfristpotenzial)
CH,- Strom- Volllast- Kapazitats- Strom- Volllast- Kapazitats-
Produktion bedarf stunden zubau bedarf stunden zubau
TWh TWh h/a GW TWh ha GW
Wind-Onshore 100 208 1.936 108 175 1.936 91
Wind-Offshore 100 208 4.032 52 175 4.032 44
Photovoltaik 100 208 903 231 175 903 194

Anmerkung: Angaben zu Produktion der synthetischen Kohlenwasserstoffe und Wirkungsgrad bezogen auf den unteren
Heizwert der synthetischen Kohlenwasserstoffe

Quelle: Oko-Institut

In der Synthesereaktion kénnen kritische Rohstoffe als Katalysatoren zum Einsatz kom-
men. Wegen der gro3en Bandbreite an Katalysatoren und der stattfindenden Forschung
ist eine Aussage daruber, in welchem Umfang kritische Rohstoffe fiir die Herstellung
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flussiger Kohlenwasserstoffe eingesetzt werden, nicht mdglich (Wuppertal Institut et al.
2018).

Herausforderungen und wesentlicher Bedarf an Entwicklung

Die Verfugbarkeit an zusatzlichem erneuerbarem Strom und CO; aus biogenen Prozes-
sen oder Luft ist genauso wie die Industrialisierung der Elektrolysefertigung die Voraus-
setzung fiir die Herstellung von klimafreundlichen fliissigen Kohlenwasserstoffen. Wei-
tere technische Herausforderungen sind die Skalierung der RWGS-Reaktion und das
Post-Processing von Methanol in mégliche Endprodukte. Beispielsweise ist die Weiter-
verarbeitung von Methanol in Kerosin bisher weder technisch gezeigt noch ist dieses
Kerosin fur den Flugverkehr zugelassen (LBST & Bauhaus Luftfahrt 2016). Der dynami-
sche Betrieb der Synthesereaktoren ist eine weitere technische Herausforderung, die fiir
eine verbesserte Integration in die volatile erneuerbare Stromerzeugung sinnvoll ist.

Sonstiges

Ahnlich wie bei der Methanherstellung ist auch bei fliissigen Kohlenwasserstoffen eine
Anlagen-Integration der Synthese mit der HT-Elektrolyse denkbar. Allerdings ergibt sich
auch bei einer solchen die offene Frage, inwieweit im Realbetrieb die Abwarme aus der
Synthesereaktion in die HT-Elektrolyse integriert werden kann und somit Effizienzvor-
teile entstehen.

2.4.3. Herstellungskosten und relevante Kostenfaktoren

2.4.3.1. Synthetische flissige Brennstoffe

Die Bereitstellungskosten flir synthetisch Gber Strom und Wasserstoffroute erzeugte
flussige Brennstoffe (PiL) ergeben sich vor allem aus den folgenden Parametern:

« die Konversionseffizienz der PtL-Prozesskette (Reverse Wasser-Gas-Shift-An-
lage, Fischer-Tropsch-Anlage sowie die Anlage zur Produktion der verschiede-
nen Produkte) mit moderaten Unsicherheiten;

« die Investitionskosten fir die PtL-Prozesskette mit erheblichem Kostensen-
kungspotenzial;

« die Kosten des eingesetzten Wasserstoffs, die sich sehr stark unterscheiden
konnen (vgl. Kapitel 2.2.3 sowie 2.3.3);

« die Kosten fir die Bereitstellung des eingesetzten CO,, die sich je nach Herkunft
und technologischem Fortschritt sehr stark unterscheiden kénnen;

« die Betriebskosten der PtL-Anlagen (ohne Kosten flir den eingesetzten Was-
serstoff sowie das bendétigte COy), die sich in relativ engen Bandbreiten bewe-
gen;
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der gewichtete Kapitalkostensatz (Weighted Average Costs of Capital —
WACC), der vor allem vom gesamtwirtschaftlichen bzw. politischen Umfeld be-
stimmt wird.

ggf. die Kosten fur den internationalen Transport der erzeugten flissigen Brenn-
stoffe, die sich auf geringem Niveau und in geringen Bandbreiten bewegen.

Die Kostenanalysen wurden wegen der besseren Belastbarkeit der verschiedenen Pa-
rameter fUr eine groRRere Produktvielfalt hier nur fur die Fischer-Tropsch-Route durchge-

fahrt.

Fur die Parametrisierung der Analysen fir die Bereitstellungskosten von Wasserstoff
Uber den Elektrolysepfad wurden folgende Quellen herangezogen:

die aktuelle Kostenstudie des Hydrogen Council (H2C 2020);
die Uberblicksstudie der Internationalen Energieagentur (IEA 2019);

die Uberblicksstudie von Frontier Economics fir Agora Verkehrswende und
Agora Energiewende (Agora Verkehrswende et al. 2018);

der Parametrisierungsbericht einer aktuellen System-Modellierungsstudie des
Fraunhofer-Institut fir Solare Energiesysteme (Fraunhofer ISE 2020b);

die Grundlagenstudien von Fasihi et al. (2016) sowie Fasihi et al. (2019);

die Arbeiten von LBST (2016), LBST & dena (2017) sowie Prognos et al. (2018)
zu strombasierten flissigen Brennstoffen.

Tabelle

2-7: Zentrale Parameter der Wirtschaftlichkeitsanalysen fur die
Herstellung von synthetischen flissigen Brennstoffen

2020 2030 2050

PtL-Anlage (RWGS- und FT-Anlage, Raffination)

Umwandlungseffizienz* 78% 78% 80%

Investitionskosten® E/kWoy, 840 Kontinuitdt  Durchbruch ~ Kontinuitdt Durchbruch

720 580 530 320

Betriebskosten % der Invesition 3%

Lebensdauer Jahre 30

Anlagenauslastung h/a 8,000

WACC % 5% | 15%
Wasserstoffkosten*® €/MWh 30 bis 150
CO,-Bereitstellungskosten €/t CO, 0 bis 325
Wasserstoffspeicherung® €/MWh 5
Transportkosten* €/MWhgy 2

Anmerkungen: * bezogen auf den unteren Heizwert

Quelle: Oko-Institut

Auf der Grundlage dieser Literaturbasis wurden die in Tabelle 2-3 zusammengestellten
Parameter flir die Berechnungen in Ansatz gebracht. Fir die Investitionskosten als Ein-
gangsgrofle mit besonders gro3en Unsicherheiten werden unterschiedliche Ansatze

verfolgt:
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fur das Jahr 2020 werden die aktuell verfigbaren Daten zu Investitionskosten
und Konversionseffizienz ohne weitere Variation unterstellt;

fur die Zeithorizonte Jahr 2030 und 2050 werden dagegen fir die Investitions-
kosten zwei verschiedene Varianten untersucht: In der Variante ,Kontinuitat"
wird fiir die Zeithorizonte 2030 und 2050 eine Entwicklung unterstellt, in der sich
die Lernkurven bei den Investitionskosten durch Skalierungsprozesse moderat
fortsetzen, wahrend in der Variante ,Durchbruch® sowohl fir 2030 als auch fur
2050 nochmal erheblich starkere Kostensenkungen zum Tragen kommen;

fur die Annahmen zur Konversionseffizienz wird angesichts des technischen
Entwicklungsstandes fur den Zeitraum nach 2020 nochmals eine leichte Erho-
hung in Ansatz gebracht aber keine weitere Variation vorgenommen.

Zur lllustration des Einflusses unterschiedlicher makrodkonomischer und politischer Um-
feldbedingungen wird flr ausgewahlte Varianten schlie3lich auch noch der gewichtete
Kapitalkostensatz von 5 auf 15% erhoht.

Abbildung 2-18:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, ohne Transportkosten,
WACC 5%, 2020
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Quelle: Oko-Institut

In der Abbildung 2-18 sind die Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsabschatzungen fur den

aktuellen Stand dargestellt:

die bei aktuell in gunstigen Fallen entstehenden Kosten fur die Erzeugung von
Wasserstoff aus regenerativ erzeugtem Strom in der GréRenordnung von 80
€/MWh (bezogen auf den unteren Heizwert) und kostenfreier Bereitstellung von
CO: (z.B. aus Anlagen zur Biokraftstofferzeugung) errechneten GroRRhandels-
preise fur flissige Brennstoffe (ohne Steuern und Kosten fiir die Verteilung im
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Land) liegen in der Grofienordnung von 120 €/ MWh (ebenfalls bezogen auf den
unteren Heizwert);

« fallen fir die CO;-Beschaffung (als derzeit obere Bandbreitenwerte) Kosten von
200 bis 300 €/t CO; an, so steigen die Kosten auf 175 bis 200 €/ MWh.

Zur Kostenparitat mit konventionell erzeugten fliissigen Brennstoffen waren damit unter
MaRgabe von Verzinsungsanspruchen in Hohe von 5% CO2-Preise von 250 bis 500 €/t
erforderlich. Diese Werte Ubersteigen z.B. die aktuelle implizite CO2-Besteuerung Uber
die Kraftstoffbesteuerung um mehrere Hundert Euro, wenn die Infrastrukturfinanzierung
Uber die Kraftstoffbesteuerung in die Betrachtungen einbezogen wird (Matthes 2018).

Mit Blick auf die Variante ,Kontinuitat® fir die Jahre 2030 und 2050 (Abbildung 2-19 so-
wie Abbildung 2-20) zeigt sich, dass die Senkungen bei den Investitionskosten fir die
PtL-Anlagen nur eine nachgeordnete Rolle fur die Erzeugungskosten flussiger Brenn-
stoffe spielen und in jedem Fall die Kosten fiir die Bereitstellung des Wasserstoffs sowie
des bendtigten CO; als die entscheidenden Ergebnisdeterminanten verbleiben (fir die
Ergebnisse weiterer Variantenrechnungen vgl. Anhang 3):

« fur den Zeithorizont 2030 ergeben sich bei Bereitstellungskosten fur Wasser-
stoff aus regenerativ erzeugtem Strom in der Bandbreite von 40 €/ MWh (sehr
gute internationale Standorte) bis 70 €/MWh (Offshore-Windstandorte in
Deutschland bzw. Europa) sowie Kosten der CO,-Bereitstellung in der Band-
breite von 0 bis 200 €/t CO. Herstellungskosten von etwas unter 70 bis 120
€/MWh (Wasserstoff 40 €/ MWh) bzw. 100 bis knapp 160 €/ MWh (Wasserstoff
70 €/ MWh);

« flr den Zeithorizont 2050 ergeben sich bei Wasserstoffkosten von 30 €/ MWh
(sehr gute internationale Standorte) bis 50 €/ MWh (Offshore-Windstandorte in
Deutschland bzw. Europa) bei gleicher Bandbreite der Kosten fiir die CO»-Be-
reitstellung Erzeugungskosten der synthetischen Flissigbrennstoffe von 50 bis
gut 100 €/ MWh bzw. 75 bis knapp 130 €/ MWh.

Fur den Zeithorizont 2030 waren damit CO,-Preise von etwas unter 100 bis zu Uber
350 €/t sowie fiir 2050 von 30 bis zu 250 €/t notwendig, um eine Kostenparitat der Flis-
sigbrennstoffe auf der GroRhandelsebene zu erzielen. Explizit ist diesbezliglich darauf
hinzuweisen, dass sich die jeweils unteren Bandbreitewerte auf Konstellationen bezie-
hen, bei denen keine Kosten fiir die CO»-Bereitstellung entstehen und die sich entspre-
chend nur auf vergleichsweise kleine Nischensegmente beschranken.

Fur die Bandbreite der Bereitstellungskosten von Wasserstoff ergibt sich als Orientie-
rungsregel, dass

« je 10 €/ MWh Kostenunterschied fir die Wasserstoffbereitstellung in den Her-
stellungskosten fiir Flissigbrennstoffe eine Differenz von 12 bis 13 €/ MWh ent-
steht;

« je 25 €/t Kostenunterschied fir die CO,-Beschaffung sich bei den Herstellungs-
kosten fur die FlUssigbrennstoffe eine Differenz von 6 €/ MWh entsteht.
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Abbildung 2-19:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2030
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Quelle: Oko-Institut

Abbildung 2-20:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2050
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Die unterschiedlichen Sensitivitatsanalysen fur den Zeithorizont 2030 fuhren zu folgen-
den Ergebnissen

« die Herstellungskosten in den Varianten ,Durchbruch® sinken im Vergleich zu
den Varianten ,Kontinuitat* fir die Zeithorizonte 2030 und 2050 um jeweils 2
€/MWh,;

e bei einem Anstieg des WACC von 5 auf 15% erhéhen sich die Herstellungskos-
ten fur den Zeithorizont 2030 um 6 bis 8 €/ MWh sowie fir den Zeithorizont 2050
um 2 bis 6 €/ MWh.

Mit Blick auf die Erzeugung im internationalen Raum ist weiterhin von Relevanz, dass
der ggf. erforderliche Antransport auch aus weiter entfernten Regionen mit ca. 2 €/ MWh
nur eine untergeordnete Rolle spielt. Die Herstellung der strombasierten Flussigtreib-
stoffe wéare also an den Orten zu praferieren an denen Wasserstoff glinstig und ohne
groliere Transportkosten verflgbar ist und entsprechende CO,-Quellen gut erschlossen
werden kénnen.

2.4.3.2. Synthetisches Methan

Die Bereitstellungskosten fur synthetisch Uber Strom und Wasserstoffroute erzeugtes
synthetisches Methan ergeben sich vor allem aus den folgenden Parametern:

« die Konversionseffizienz der Prozesskette mit moderaten Unsicherheiten;

« die Investitionskosten flir die Prozesskette mit erheblichem Kostensenkungspo-
tenzial;

« die Kosten des eingesetzten Wasserstoffs, die sich sehr stark unterscheiden
koénnen;

« die Kosten fur die Bereitstellung des eingesetzten CO,, die sich je nach Herkunft
und technologischem Fortschritt sehr stark unterscheiden kénnen;

« die Betriebskosten der Anlagen (ohne Kosten flir den eingesetzten Wasserstoff
sowie das bendtigte CO,), die sich in relativ engen Bandbreiten bewegen,;

« der gewichtete Kapitalkostensatz (Weighted Average Costs of Capital —
WACC), der vor allem vom gesamtwirtschaftlichen bzw. politischen Umfeld be-
stimmt wird.

« gdf. die Kosten fir den internationalen Transport des erzeugten synthetischen
Brennstoffs, flir die je nach Transportentfernung und Transporttechnologie
(Pipeline, Tanker) erhebliche Bandbreiten zu konstatieren sind.

Fir die Parametrisierung der Analysen fir die Bereitstellungskosten von Wasserstoff
Uber den Elektrolysepfad wurden folgende Quellen herangezogen:

« die aktuelle Kostenstudie des Hydrogen Council (H2C 2020);

- die Uberblicksstudie der Internationalen Energieagentur (IEA 2019);

o der Parametrisierungsbericht einer aktuellen System-Modellierungsstudie des
Fraunhofer-Institut fir Solare Energiesysteme (Fraunhofer ISE 2020b);

. die Ubersichtsstudie von Thema et al. (2019);
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o die Arbeit von LBST & dena (2017) zu strombasierten Brennstoffen.

Auf der Grundlage dieser Literaturbasis wurden die in Tabelle 2-3 zusammengestellten
Parameter flr die Berechnungen in Ansatz gebracht. Fir die Investitionskosten als Ein-
gangsgrofle mit besonders gro3en Unsicherheiten werden unterschiedliche Ansatze
verfolgt:

« fur das Jahr 2020 werden die aktuell verfugbaren Daten zu Investitionskosten
und Konversionseffizienz ohne weitere Variation unterstellt;

« flr die Zeithorizonte 2030 und 2050 werden dagegen flr die Investitionskosten
zwei verschiedene Varianten untersucht: In der Variante ,Kontinuitat” wird fir
die Zeithorizonte 2030 und 2050 eine Fortsetzung moderater Lernkurveneffekte
durch Skalierungsprozesse unterstellt wahrend in der Variante ,Durchbruch®
sowohl flir 2030 als auch flr 2050 nochmal erheblich starkere Kostensenkun-
gen zum Tragen kommen;

« flr die Annahmen zur Konversionseffizienz wird angesichts des technischen
Entwicklungsstandes fur den Zeitraum nach 2020 nochmals eine leichte Erho-
hung in Ansatz gebracht aber keine weitere Variation vorgenommen;

« die Kosten fiir den internationalen Transport werden fiir drei Falle untersucht,
erstens ohne Transportkosten, zweitens fir moderate Transportkosten mit (ggf.
existierenden) Pipelines sowie drittens der Langstreckentransport mit LNG-
Tankern.

Wiederum zur lllustration der Effekte makrodkonomischer und politischer Umfeldbedin-
gungen wird auch der gewichtete Kapitalkostensatz von 5 auf 15% fur ausgewahlte Va-
rianten erhoht.

Tabelle 2-8: Zentrale Parameter der Wirtschaftlichkeitsanalysen fur die

Herstellung von synthetischem Methan

2020 2030 2050

Methanisierungs-Anlage

Umwandlungseffizienz* 83% 83% 85%

» Kontinuitdt Durchbruch Kontinuitdt Durchbruch
Investitionskosten* €/KWiynch, 830
725 480 555 210

Betriebskosten % der Invesition 3%

Lebensdauer Jahre 30

Anlagenauslastung h/a 8,000

WACC % 5% | 15%
Wasserstoffkosten* €/MWh 20 bis 140
CO,-Bereitstellungskosten €/t CO, 0 bis 325
Wasserstoffspeicherung* €/MWh 5
Transportkosten* €/MWhy,cn, 0412

Anmerkungen: * bezogen auf den unteren Heizwert

Quelle: Oko-Institut

Die Ergebnisse fiir den aktuellen Stand der Technologieentwicklung bzw. der Kostensi-
tuation sind in Abbildung 2-21 Uberblicksartig zusammengestellt:
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« auf Basis fur die aktuell in gunstigen Fallen anfallenden Kosten fur die Erzeu-
gung von Wasserstoff aus regenerativ erzeugtem Strom von 80 €/MWh (bezo-
gen auf den unteren Heizwert) und ohne Kosten flir die Bereitstellung von CO;
(z.B. aus Anlagen zur Biokraftstofferzeugung) errechnen sich GroRRhandels-
preise fur synthetisches Methan (ohne Steuern und Kosten fiir die Verteilung im
Land) in der GrofRenordnung von ber 110 €/ MWh (ebenfalls bezogen auf den
unteren Heizwert);

« fallen fir die CO,-Beschaffung (als derzeit obere Bandbreitenwerte) Kosten von
200 bis 300 €/t CO; an, so erhdhen sich die Herstellungskosten auf 150 bis
170 €/ MWh.

Zur Kostenparitat mit konventionellem Erdgas waren damit bei Verzinsungsanspriichen
von 5% CO»-Preise von 450 bis 750 €/t erforderlich. Diese Werte Ubersteigen die aktu-
ellen und geplanten CO,-Bepreisungsansatze um ein Mehrfaches.

Abbildung 2-21: SynCHas-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, ohne Transportkosten,

WACC 5%, 2020
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Auch flr synthetisches Methan ergibt sich sowohl fiir den Zeithorizont 2030 als auch fiir
2050, dass in den Varianten ,Kontinuitat” (Abbildung 2-22 bzw. Abbildung 2-23), dass
die Senkungen bei den Investitionskosten fur die Methanisierungsanlagen nur eine
nachgeordnete Rolle fir die Erzeugungskosten synthetischen Methans spielen und die
Kostensituation vor allem durch die Beschaffungskosten fur Wasserstoff sowie das be-
noétigte CO, die Ergebnisse deutlich dominieren (zu weiteren Variantenrechnungen vgl.
Anhang 3):

72



Wasserstoff und wasserstoffbasierte Energietrager bzw. Rohstoffe Oko-Institut e V.

« fur den Zeithorizont 2030 ergeben sich bei Bereitstellungskosten fur Wasser-
stoff aus regenerativ erzeugtem Strom in der Bandbreite von 40 €/ MWh (sehr
gute internationale Standorte) bis 70 €/MWh (Offshore-Windstandorte in
Deutschland bzw. Europa) sowie Kosten der CO-Bereitstellung in der Band-
breite von 0 bis 200 €/t CO, Herstellungskosten von gut 60 bis etwa 120 €/ MWh
(Wasserstoff 40 €/ MWh) bzw. 100 bis 140 €/ MWh (Wasserstoff 70 €/ MWh), wo-
bei explizit darauf hinzuweisen ist, dass flr den erstgenannten Fall auch noch
Transportkosten in der Bandbreite von 4 bis 12 €/ MWh entstehen werden;

« flr den Zeithorizont 2050 ergeben sich bei Wasserstoffkosten von 30 €/ MWh
(sehr gute internationale Standorte) bis 50 €/ MWh (Offshore-Windstandorte in
Deutschland bzw. Europa) bei gleicher Bandbreite der Kosten fiir die CO»-Be-
reitstellung Erzeugungskosten des synthetischen Methans von 50 bis
90 €/ MWh bzw. 70 bis 110 €/ MWh, wobei auch hier im erstgenannten Fall wie-
derum noch zusatzliche Transportkosten in der Bandbreite von 4 bis 12 €/ MWh
anfallen.

Fiar den Zeithorizont 2030 waren damit CO2-Preise von 200 bis 600 €/t sowie fur 2050
von 150 bis zu 450 €/t notwendig, um eine Kostenparitat des synthetischen Methans auf
der GrofRhandelsebene zu erzielen. Explizit ist diesbezlglich darauf hinzuweisen, dass
sich die jeweils unteren Bandbreitewerte auf Konstellationen beziehen, bei denen keine
Kosten flr die CO2-Bereitstellung entstehen und die sich entsprechend nur auf ver-
gleichsweise kleine Nischensegmente beschranken und dass fir die Herstellung syn-
thetischen Methans an gunstigen internationalen Standorten auch noch Transportkosten
nach Deutschland entstehen. Diese zusatzlichen Transportkosten entsprechen noch-
mals einem COz-Preisdquivalent von etwa 5 bis 10 €/t.

Als Orientierungsregeln fir die Herstellungskosten von synthetischem Methan ergeben
sich, dass

« je 10 €/ MWh Kostenunterschied fiur die Wasserstoffbereitstellung in den Her-
stellungskosten fur synthetisches Methan eine Differenz von etwa 12 bis 13
€/MWh entsteht;

« je 25 €/t Kostenunterschied fir die CO,-Beschaffung sich bei den Herstellungs-
kosten fiir synthetisches Methan eine Differenz von etwa 5 €/MWh entsteht.

Die unterschiedlichen Sensitivitatsanalysen fir den Zeithorizont 2030 fihren zu folgen-
den Ergebnissen

« die Herstellungskosten in den Varianten ,Durchbruch® sinken im Vergleich zu
den Varianten ,Kontinuitat® fir den Zeithorizont 2030 um 2 €/MWh sowie fir
2050 um etwa 4 €/ MWh;

« beieinem Anstieg des WACC von 5 auf 15% erhdhen sich die Herstellungskos-
ten fur den Zeithorizont 2030 um 5 bis 8 €/ MWh sowie fiir den Zeithorizont 2050
um 2 bis 6 €/ MWh.

Mit Blick auf die Erzeugung im internationalen Raum ist auch bei den genannten Trans-
portkosten zu konstatieren, dass die Herstellung des synthetischen Methans an den Or-
ten zu praferieren ware, an denen Wasserstoff guinstig und ohne gréfRere Transportkos-
ten verfugbar ist sowie entsprechende CO»-Quellen gut erschlossen werden kénnen.
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Abbildung 2-22:

SynCHjs-Bereitstellungskosten in Abh&ngigkeit von Kosten fur
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2030
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Abbildung 2-23:

SynCHs-Bereitstellungskosten in Abh&ngigkeit von Kosten fur
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2050
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2.5. Zwischenfazit

Aus den Uberblicksartigen Analysen zu den technischen und wirtschaftlichen Aspekten
der Bereitstellung von Wasserstoff bzw. auf Wasserstoffbasis hergestellten syntheti-
schen Brennstoffen lasst sich eine Reihe zentraler Schlussfolgerungen ziehen:

1. Fdir alle Technologien und Herstellungsrouten sind technische Verbesserungen
mdglich und notwendig. In folgenden Bereich erscheinen jedoch jenseits aller
inkrementellen technologischen Verbesserungen grundlegende technische
Fortschritte notwendig:

- die Entwicklung hoch effizienter und fiir einen flexiblen Betrieb geeigne-
ten Elektrolyseanlagen im Kontext der Herstellung griinen Wasserstoffs;

— und die Integration von CO,-Abscheidungsanlagen in Dampfreformie-
rungsanlagen zur Herstellung blauen Wasserstoffs (zumindest seitens
der Staaten bzw. Akteure, die die Route des blauen Wasserstoffs ver-
folgen wollen);

- die Entwicklung sicherer Transporttechnologien flir CO (im internatio-
nalen Bereich wie ggf. auch im Inland) und CO,-Ablagerungsoptionen
(unter den gegebenen Bedingungen in Europa wohl v.a. im Offshore-
Bereich) im Kontext der Herstellung von blauem Wasserstoff (zumindest
seitens der Staaten bzw. Akteure, die die Route des blauen Wasser-
stoffs verfolgen wollen);

- die Entwicklung und Erprobung der Erdgas-Pyrolyse in grof3techni-
schem Malstab inklusive der Verwertungs- bzw. Entsorgungsoptionen
fur den erzeugten festen Kohlenstoff (zumindest seitens der Staaten
bzw. Akteure, die die Route des tirkisen Wasserstoffs verfolgen wollen);

- die Entwicklung und groRtechnische Erprobung von Pipeline-Systemen
fur den Langstreckentransport von (v.a. griinem) Wasserstoff bzw. die
entsprechende Umristung von Erdgas-Fernleitungssystemen,;

- die Entwicklung und grofdtechnische Erprobung von Gesamtlésungen
fur den Langstreckentransport von (v.a. grinem) Wasserstoff mit Tank-
schiffen (inkl. der Nutzung von Ammoniak und LOHC als Tragerstoffen);

- die Entwicklung und groftechnische Erprobung von Anlagen zur Ab-
scheidung von CO- aus der Atmosphare (Direct Air Capture — DAC);

- die Entwicklung und groltechnische Erprobung von Anlagen zur Her-
stellung von flissigen synthetischen Brennstoffen (ggf. inkl. der Integra-
tion von Hochtemperatur-Technologien zur Wasserstoffherstellung) so-
wie zur Aufbereitung zu Endprodukten (z. B. Post-Processing von Me-
thanol zu Flugtreibstoffen);

- die Entwicklung und grof3technische Erprobung von Anlagen zur Her-
stellung von synthetischem Methan (zumindest seitens der Staaten bzw.
Akteure, die die Produktion synthetischen Methans verfolgen wollen).
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2.

Aus der 6konomischen Perspektive kann jenseits der technischen Fragen eine
Priorisierung der Handlungsnotwendigkeiten wie folgt vorgenommen werden:

- die zentralen Determinanten flir die moglichst kostengiinstige Bereitstel-
lung von Wasserstoff oder wasserbasierten synthetische Brennstoffe
sind letztlich

« weitere massive Investitionskostensenkungen fir die kosten-
glnstige Erzeugung von Wind- und Solarstrom;

« massive Investitionskostensenkungen fir Elektrolyseanlagen;

« massive Investitionskostensenkungen fir Erdgas-Pyrolysean-
lagen;

« massive Kostensenkungen flir den Pipeline- oder maritimen
Langstreckentransport von Wasserstoff;

« massive Investitionskostensenkungen fur die Direktabschei-
dung von CO- aus der Atmosphare;

- aus Sicht der gesamten Gestehungskosten deutlich weniger entschei-
dend, gleichwohl aber auch weiterhin relevant sind

« Investitions- und Integrationskostensenkungen fiir CO,-Ab-
scheidungsanlagen in Erdgas-Dampfreformierungsanlagen;

« die Absicherung mdglichst geringer Kosten fir Abtransport und
Ablagerung von CO3 bei héchsten Sicherheitsstandards;

« Investitionskostensenkungen fiir die Erzeugung von fliissigen
synthetischen Brennstoffen auf Wasserstoffbasis;

« Investitionskostensenkungen fir die Erzeugung von syntheti-
schem Methan auf Wasserstoffbasis.

Hinsichtlich Gber die technischen und kostenseitigen Handlungsnotwendigkei-
ten hinausgehender strategischer Fragen sind die folgenden Aspekte festzuhal-
ten:

- sofern die Routen von blauem oder tirkisem Wasserstoff als Teilstrate-
gie verfolgt werden sollen, ist zumindest fur die in den nachsten ein bis
zwei Dekaden vorstellbaren Aufkommensanteile die Wasserstoffherstel-
lung aus Erdgas in den Férderlandern aus Kosten- und Kapazitatsgrin-
den weniger sinnvoll als der Transport von Erdgas nach Deutschland
sowie die Erzeugung von Wasserstoff im Lande;

- die Erzeugung von grinem Wasserstoff in Deutschland steht in Konkur-
renz zur Erzeugung in Landern und Regionen mit besseren Standortbe-
dingungen (in Bezug auf verfligbare Flachen und Stromgestehungskos-
ten) fir die regenerative Stromerzeugung, fur die aber ggf. sehr be-
trachtliche Transportkosten und héhere Finanzierungsrisiken zu veran-
schlagen sind;

- fur die Erzeugung synthetischer Fliussigbrennstoffe und in etwas gerin-
gerem Male fir synthetisches Methan spielen die Transportkosten eine
untergeordnete Rolle, so dass die Herstellung dieser Brennstoffe sich
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eher an Standorten mit gunstigen Herstellungskosten fur grinen Was-
serstoff anbietet;

- mit Blick auf die Kostensituation dirfte die Herstellung von zur stofflichen
Verwendung genutztem Ammoniak aus grunem Wasserstoff die erste
Wasserstoffanwendung sein, fur die Wirtschaftlichkeitsschwelle Uber-
schritten werden kann;

- zu Erreichung der Kostenparitat mit konventionellen Energietragern wer-
den mit Blick auf die flissigen sowie die gasférmigen synthetischen
Brennstoffe sowohl mittel- als auch in der langfristig deutlich héhere
CO2-Preise notwendig werden als fir direkt als Endenergietrager einge-
setzten Wasserstoff.
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3. Nachfrage nach wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder
Rohstoffen

Dieser Abschnitt gibt einen Uberblick liber die Nachfrage nach wasserstoffbasierten Se-
kundarenergietragern oder Rohstoffen in unterschiedlichen Szenarien. Fiir diesen Uber-
blick wurden Studien der letzten Jahre ausgewertet, die in unterschiedlichen Szenarien
neben den wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Rohstoffen einen Mix an
Instrumenten zur Reduktion der THG-Emissionen bis zum Jahr 2050 einsetzen.

Die Nachfrage nach wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Rohstoffen wird
in diesem Abschnitt bezliglich der Gesamtnachfrage, der sektoralen Struktur der Nach-
frage, der Art der eingesetzten Stoffe sowie des zeitlichen Verlaufes der Nachfrage dar-
gestellt.

Der Begriff ,Nachfrage“ bezieht sich dabei auf die Endenergienachfrage sowie die stoff-
liche Nachfrage (in der Industrie) nach wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern o-
der Rohstoffen und wird in TWh angegeben.

Die Datenlage der analysierten Studien ist flir Metaanalysen herausfordernd:

« Erstens werden Begriffe unterschiedlich verwendet und nicht immer klar defi-
niert, welche wasserstoffbasierten Sekundarenergietrager unter Begriffen wie
z.B. ,Gas" verstanden werden. Zum Teil wird auch nicht zwischen strombasier-
ten Gasen, und erdgasbasierten Gasen unterschieden.

« Zweitens sind die Daten in mehreren Studien nur aus den Graphiken ablesbar
und nicht als Datensatz vorhanden. Dies fuhrt zum Teil zu Ungenauigkeiten.

« Drittens werden Daten nicht fiir alle Sektoren in gleicher Detailtiefe abgebildet.
So gibt es zum Teil ausfihrliche Daten z.B. zum Verbrauch von wasserstoffba-
sierten Sekundarenergietragern im Sektor Verkehr, jedoch keine Daten zum
Sektor Industrie.

« Viertens werden Sektoren unterschiedlich definiert. Beispiel daflr ist, dass in
einigen Studien der Warmesektor die Gebaudewarme sowie die Prozesswarme
umfasst, in anderen Studien Gebaudewarme separat behandelt wird, jedoch
dafir die Prozesswarme im Industriesektor ,versteckt® ist.

Die fur die Auswertung berlcksichtigten Studien sind mit ihren Kurzcharakterisierungen
in Tabelle 2-8 aufgeflihrt. Wenn in den verschiedenen Studien fir einzelne Teilfragestel-
lungen keine Daten ausgewiesen sind, wurden diese Arbeiten in den jeweiligen Uber-
sichtsdiagrammen nicht bericksichtigt. Alle Daten beziehen sich (soweit nicht anders
vermerkt) auf Szenarien, die eine 95% Treibhausgas-Emissionsminderung ggu. 1990
anstreben sowie auf Projektionen fiir das Szenariojahr 2050 (soweit nicht anderweitig
gekennzeichnet).
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Tabelle 3-1;

Ubersicht der Nachfragestudien und deren Auspragungen

Studie Szenarien und deren Auspragung

Fraunhofer ISE - Fraunhofer Institut fur Solare Energiesysteme (2020a): Wege zu einem klimaneutralen
Energiesystem — Die deutsche Energiewende im Kontext gesellschattlicher Verhaltensweisen.

Beharrung

Szenarienbeschreibung Inakzeptanz

Steigende Nachfrage Verkehr und Gebaudewarme;
Verbleib von Verbrennungsmotoren und Gaskesseln

Ersatz von Windkapazitaten durch PV-Kapazitaten

Suffizienz

Stark sinkender Verbrauch

Referenz

Steigender Energieverbrauch

EC - European Commission (2018). Long-Term Strategy 2050, In-depth analysis in support of the Commission

Communication COM (2018) 773.

Hydrogen

COMBO

Wasserstoff in Industrie, Verkehr und Gebauden;
80% Emissionsminderung

Kosteneffiziente Technologien aus 80% Szenarien;
90% Emissionsminderung

Szenarienbeschreibung
1.5 Tech

1.5 Life

Wie COMBO mit BECCS und CCS;

100% Emissionsminderung

Kosteneffiziente Technologien & Kreislaufwirtschaft
sowie Anderung der Lebensweise; 100% Emissions-
minderung

dena - Deutsche Energie Agentur (2018). dena-Leitstudie Integrierte Energiewende, Impulse firr die Gestaltung des

Energiesystems bis 2050.

EL95
Szenarienbeschreibung
T™M95

Elektrifizierung im Fokus; synthetische Stoffe nur wo
notwendig; 95% Emissionsminderung

Technologiemix auf Basis synthetischer Stoffe
zugelassen; 95% Emissionsminderung

Prognos; Fraunhofer UMSICHT - Fraunhofer Institut flir Umwelt-, Sicherheits- und Energietechnik; DBFZ -
Deutsches Biomasseforschungszentrum (2018): Status und Perspektiven flissiger Energietrager in der

Energiewende.

Szenarienbeschreibung PTX95

Einsatz synthetischer Stoffe sowie CCS;
95% Emissionsminderung

EWI R&S - ewi Energy Research & Scenarios (2017): Energiemarkt 2030
und 2050 — Der Beitrag von Gas- und Warmeinfrastruktur zu einer effizienten CO,-Minderung.

Rewolution

Szenarienbeschreibung Evoluti
volution

Starke Elektrifizierung; 95% Emissionsminderung

Nutzung vorhandener Infrastrukturen durch
synthetische Stoffe; 95% Emissionsminderung

BDI - Bundesverband der deutschen Industrie (2018): Klimapfade fir Deutschland

(The Boston Consulting Group; Prognos).

Szenarienbeschreibung KP 95%

Starke Elektrifizierung; CCS; 95%
Emissionsminderung

Forschungszentrum Jilich (2019): Kosteneffiziente und klimagerechte Transformationsstrategien fir das deutsche

Energiesystem bis zum Jahr 2050.

Szenarienbeschreibung Szenario 95

Quelle: Oko-Institut

Starke Elektrifizierung; Effizienz; Einsatz von Wasser-
stoff insbesondere im Verkehr;
95% Emissionsminderung
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3.1. Gesamtnachfrage nach wasserstoffbasierten Sekundarenergietra-
gern und Rohstoffen im Jahr 2050 und deren Auspragung

Auf einer aggregierten Ebene stellt sich zunachst die Frage, welche Bedarf an wasser-
stoffbasierten Sekundarenergietragern oder Rohstoffen in den verschiedenen Szenari-
enanalysen fir eine Emissionsminderung von 95% im Zeitraum 1990 bis 2050 fur den
Zeithorizont 2050 insgesamt erwartet wird.

Abbildung 3-1: Gesamtnachfrage nach wasserstoffbasierten Sekundartragern
und Rohstoffen, 2050

dena (2018): Leitstudie - Integrierte Energiewende | TM95

Prognos (2018) Fllssige Energietrager | PTX95

ISE (2020) Wege zu klimaneutralem Energiesystem | Beharrung

EWI (2017): Energiemarkt 2030/2050 | Evolution

dena (2018): Leitstudie - Integrierte Energiewende | EL95 _
ISE (2020) Wege zu klimaneutralem Energiesystem |—

EWI (2017): Energiemarkt 2030/2050 | Revolution

ISE (2020) Wege zu klimaneutralem Energiesystem | Referenz

FZJ (2019) Transformationspfade | Szenario 95 —

BDI (2018): Klimapfade fir Deutschland | KP 95

EC (2018) Long-term Strategy | 1.5TECH (-100%)

EC (2018) Long-term Strategy | Hydrogen (-80%) —
EC (2018) Long-term Strategy | 1.5LIFE (-100%) _

EC (2018) Long-term Strategy | COMBO (-90%)

ISE (2020) Wege zu klimaneutralem Energiesystem | Suffizienz _

0 200 400 600 800 1.000
TWh

Anmerkung: Die Szenarien der EU Long-term Strategy wurden mit einem Anteil Deutschlands von 20% an den Werten
fur die EU-28 umgerechnet.

Quelle: Studienauswertung Oko-Institut

Die in Abbildung 3-1 gezeigte Ubersicht zeigt eine groRe Bandbreite der Nachfrage nach
wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern und Rohstoffen in den analysierten Sze-
narien und reicht fir Deutschland von 200 bis 900 TWh. Die Bandbreite ist insbesondere
auf eine Reihe spezifischer Annahmen zuriickzufGhren:

1. die Allokation der zur Verfiigung stehenden Biomasse
2. der Einsatz von Carbon Capture and Storage (CCS)
3. die angenommene Entwicklung der Energieeffizienz.

Insbesondere eine Allokation von wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern und
Rohstoffen in den Individualverkehr (Prognos et al. 2018) flihrt zu hohen Nachfragen
(siehe auch Szenario ,Beharrung® in Fraunhofer ISE 2020a). Geringe Nachfragen erge-
ben sich bei ambitionierten Effizienzannahmen (Fraunhofer ISE 2020a) oder dem
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Einsatz von fossilen Rohstoffen in Kombination mit CCS und Biomasse jeweils im In-
dustriesektor (BCG & Prognos 2018)'S.

Zur Einordnung der prognostizierten deutschen Nachfragen nach wasserstoffbasierten
Sekundarenergietragern und Rohstoffen in den europaischen Rahmen wurden die
Nachfragen in den drei ambitionierten Szenarien der ,Long-term Strategy“ analysiert (EC
2018). Der Vergleich findet jedoch nicht auf derselben Ebene der THG-Emissionsmin-
derungen statt, da im Szenario COMBO lediglich 90% der THG-Emissionen reduziert
werden und die beiden Szenarien 1.5TECH und 1.5LIFE eine 100%ige Reduktion der
CO2-Emissionen anstreben. In den auf Deutschland bezogenen Szenarien wird ein ag-
gregierter Anteil von 20% der europaweiten Nachfrage angenommen.'”

Welche Art der wasserstoffbasierten Sekundarenergietrager und Rohstoffe (z.B. Was-
serstoff, synthetisches Methan, synthetische Flissigbrennstoffe) zu welchen Anteilen
verwendet werden, wird in den analysierten Studien nur selten klar ausgewiesen. Eine
klare Tendenz, welche wasserstoffbasierten Sekundarenergietrager und Rohstoffe ver-
starkt in den Szenarien eingesetzt werden, ist somit hier nicht herauszuarbeiten. Insbe-
sondere Studien, die einen starken Einsatz wasserstoffbasierter Sekundarenergietrager
im Verkehrssektor und dabei vor allem im Individualverkehr annehmen, weisen jedoch
einen hohen Anteil an synthetischen Brennstoffen aus (vgl. Prognos et al. (2018) und
das Szenario ,Beharrung® in Fraunhofer ISE (2020b)).

In den analysierten Studien wird zum Grofteil von griinem Wasserstoff auf Basis der
Elektrolyse gesprochen. Blauer oder ,andersfarbiger” Wasserstoff wird in den Studien
nicht explizit ausgewiesen.

3.2. Sektorale Nachfrage im Jahr 2050

In einer nachsten Detaillierungsstufe stellen sich die Fragen, welche Mengen an was-
serstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Rohstoffen durch die einzelnen Sektoren
in 2050 nachgefragt werden und um welche Stoffe es sich dabei handeln kann.

In den untersuchten Szenarien wird der sektorale Einsatz unterschiedlich detailliert be-
schrieben und unterschiedliche Sektoren definiert. Die Datenlage ist insbesondere fiir
den Industriesektor schlecht. Hier wird nur vereinzelt zwischen Einsatz von Wasserstoff
als Grundstoff und Einsatz fir die Prozesswarme unterschieden. Zum Teil ist die Pro-
zesswarme auch Teil des ,Warmesektors® inkl. der Gebaudewarme.

Die Abbildung 3-2 zeigt die Nachfrage von wasserstoffbasierten Sekundarenergietra-
gern und Rohstoffen in

o der Industrie (Prozesswarme und Grundstoffe, soweit ausgewiesen)

« dem Verkehr

16 Zudem wird in dieser Studie auch die Biomasse stark dem Industriesektor zur Erzeugung von Prozess-
warme zugewiesen.

7 Diverse Langfristprojektionen flr die Europaische Union weisen typischerweise einen Anteil Deutsch-
lands an der Gesamtnachfrage der EU-28 von 15% fiir den Transortsektor, 19% fiir den Gebaudesektor,
22% fur den Stromsektor sowie 25% fiir die energieintensiven Industriesektoren aus, so dass sich ins-
gesamt ein Anteil von etwa 20% an der Gesamtnachfrage in der EU-28 ergibt.
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« inden Gebduden (Heizwarme und Warmwasser)
o im Stromsektor

Eine besondere Erlauterung bendétigt der Einsatz von wasserstoffbasierten Sekundar-
energietragern und Rohstoffen im Stromsektor. In den untersuchten Szenarien werden
wasserstoffbasierte Sekundarenergietrager und Rohstoffen eingesetzt, um als Langzeit-
speicher die Stromerzeugung zu Zeiten von geringer Einspeisung erneuerbarer Ener-
gien (Wind und PV) sicherzustellen. Eine dezidierte Ausweisung des Einsatzes von
strombasiertem Methan in KWK-Anlagen wird nicht vorgenommen.

Nicht in allen Studien sind fur alle Sektoren Daten vorhanden. Zum Teil werden auch
nicht-energetische Nachfragen in den Sektordaten nicht berticksichtigt, in der Gesamt-
summe der Nachfrage nach wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern und Rohstof-
fen jedoch schon. Aus diesem Grund ergeben sich Diskrepanzen in der Gesamtnach-
frage zwischen der Abbildung 3-2 und der Abbildung 3-1. Trotzdem sind diese Studien
hier aufgeflihrt, um einen Vergleich auch einzelner Sektoren mit anderen Studien zu
ermaoglichen.

Abbildung 3-2: Sektorale Nachfrage nach wasserstoffbasierten Sekundar-
energietrdgern und Rohstoffen, 2050

EC (2018) long-term strategy | 1.5TECH (-100%)

EC (2018) long-term strategy | 1.5LIFE (-100%) _

EC (2018) long-term strategy | COMBO (-90%)

Prognos (2018) Flissige Energietrager | PTX95

EWI (2017): Energiemarkt 2030/2050 | Evolution

w

EWI (2017): Energiemarkt 2030/2050 | Revolution

FZJ (2019) Transformationspfade | Szenario 95 _

BDI (2018): Klimapfade fur Deutschland | KP 95

ISE (2020) Wege zu klimaneutralem Energiesystem | Beharrung

ISE (2020) Wege zu klimaneutralem Energiesystem |
Inakzeptanz

ISE (2020) Wege zu klimaneutralem Energiesystem | Referenz
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Anmerkungen: In Fraunhofer ISE (2020b) wurden nur Werte fur Verkehr, Industrie und Gebaude explizit ausgewiesen,
obwohl auch im Bereich der Stromerzeugung Wasserstoff oder wasserstoffbasierte Sekundarenergietrager eingesetzt
werden. Die Szenarien der EU Long-term Strategy wurden mit sektorspezifischen Anteilen Deutschlands an den Werten
fur die EU-28 umgerechnet (Industrie 25%, Verkehr 15%, Gebaude 19%, Stromsektor 22%).

Quelle: Studienauswertung Oko-Institut

82



Wasserstoff und wasserstoffbasierte Energietrager bzw. Rohstoffe Oko-Institut e V.

Grundsatzlich zeigen sowohl die analysierten européischen als auch deutschen Szena-
rien tendenziell, dass

o der Verkehrssektor in den meisten Studien der gréfite Nachfrager nach wasser-
stoffbasierten Sekundarenergietragern und Rohstoffen ist.

« der Industriesektor die zweitgroite Nachfrage nach wasserstoffbasierten Se-
kundarenergietragern und Rohstoffen generiert. Dies ist zumindest fur die auf
Deutschland bezogenen Szenarien der Fall und aus europaischer Sicht davon
abhangig, in welchen Mitgliedsstaaten eine relevante chemische Industrie exis-
tiert. Dabei ist der Bedarf an wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern im
Hochtemperatursegment der Prozesswarmebereitstellung stark abhangig von
der Allokation der nachhaltigen Biomassepotenziale in den analysierten Szena-
rien.

« der Gebaudesektor eine grole Bandbreite der Bedarfe nach wasserstoffbasier-
ten Sekundarenergietragern und Rohstoffen aufweist. Die Bandbreite ist stark
von der Sanierungsquote, also EffizienzmalRnahmen zur Senkung des Warme-
bedarfs und der Elektrifizierungsquote, also dem Einsatz von Warmepumpen,
abhangig.

Diese Einordnung kann jedoch von Studie zu Studie unterschiedlich ausfallen und ist
malfigeblich davon abhangig:

« wie die nachhaltig bereitstellbare Biomasse sektoral zugeordnet wird und

« inwieweit CCS bericksichtigt wird (insbesondere flir Punkt-Emissionen grofier
Industrieanlagen)

Diese Analyse zeigt, dass wasserstoffbasierte Sekundarenergietrager oder Rohstoffe in
der Zukunft zum Grolf3teil als Ersatz von fossilen Brennstoffen oder Grundstoffen produ-
ziert werden mussen. Das Thema der Flexibilitatsbereitstellung flir den Stromsektor
spielt mengenmaRig eine vergleichsweise untergeordnete Rolle.

FUr den Industriesektor sind in den analysierten Studien nur vereinzelt Hinweise auf den
Anteil von wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern und Rohstoffen zur Deckung
von Bedarfen zur Erzeugung von Prozesswarme sowie flir den nicht-energetischen Be-
darf zu finden. Zum Teil wird zwar der nicht-energetische Verbrauch in TWh ausgewie-
sen, jedoch nicht beschrieben, welcher Anteil davon von wasserstoffbasierten Rohstof-
fen gedeckt wird (vgl. dena 2018). Lediglich in Prognos et al. (2018) und BCG & Prognos
(2018) werden die nicht-energetischen Verbrauche detailliert dargestellt. Bei Prognos et
al. (2018) und von BCG & Prognos (2018) werden fossile Energietrager weiterhin in den
nicht-energetischen Bereichen eingesetzt und lediglich ca. 25 TWh Wasserstoff zur De-
ckung von nicht-energetischen Bedarfen angenommen. BCG & Prognos (2018) nehmen
hingegen einen Einsatz von CCS bei Industrieprozessen an und weisen keinen Bedarf
an wasserstoffbasierten Stoffen flr den nicht-energetischen Bedarf aus. Eine Studie der
Agora Energiewende aus dem Jahr 2014 kommt auf einen Rohstoffbedarf in der chemi-
schen Industrie von 293 TWh (basierend auf UBA 2014), der je nach Marktentwicklung
zu 30 bis 96 % (entsprechend 88 bis 282 TWh) mit strombasierten Rohstoffen gedeckt
werden kann (Agora Energiewende 2014b).
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3.3.  Importquote von wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern und
Rohstoffen

Neben den Niveaus des gesamten bzw. des sektoralen Bedarfs bildet die Frage nach
der Herkunft der wasserstoffbasierten Sekundarenergietrager und Rohstoffe eine zent-
rale Einordnungsdimension. Die Abbildung 3-3 zeigt die wiederum relativ grof’e Band-
breite der Modellierungsergebnisse fiir die entsprechenden Importquoten.

Abbildung 3-3: Importquoten fur wasserstoffbasierte Sekundarenergietrager
und Rohstoffe, 2050
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Quelle: Studienauswertung Oko-Institut

Der Bedarf an wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Rohstoffen in
Deutschland wird in mehreren Studien Gber Importe dieser Stoffe aus dem Ausland ge-
deckt. Die Motivation dafir entsteht einerseits aus Abwagungen der Kosten zur Produk-
tion dieser Stoffe, die in Regionen mit konstanten Windgeschwindigkeiten oder hohen
Einstrahlungswerten auch langfristig 25% niedriger sind (Agora Verkehrswende et al.
2018). Andererseits stellt auch das Flachenpotenzial in Deutschland meist eine Restrik-
tion fir die Erzeugung von erneuerbarem Strom zur Produktion strombasierter Stoffe
dar. So geht EWI R&S (2017) davon aus, dass zwar der Grol3teil der bendtigten wasser-
stoffbasierten Sekundarenergietrager oder Rohstoffe importiert wird, jedoch ein Anteil
von 10% aus Grinden der Versorgungssicherheit in Deutschland produziert wird. An-
dere Studien setzen auf geringere Importquoten zwischen 75 und 80% (BCG & Prognos
2018; dena 2018; FZJ & RWTH Aachen 2019). Die Studie von Prognos et al. (2018) mit
einem vergleichsweise hohen Bedarf an strombasierten Stoffen, setzt auf den Import der
gesamten Nachfrage nach wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Rohstof-
fen. Gemeinsam ist den meisten bisher vorliegenden Studien, dass die Rolle der Trans-
portkosten flr den Import von Wasserstoff oft nicht hinreichend adressiert wird.
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Der Netzentwicklungsplan der europaischen Netzbetreiber setzt in seinem ,TYNDP
2020 Scenario Report* (ENTSO-E & ENTSOG 2019) auf eine innereuropaische Produk-
tion der strombasierten Gase und nimmt dafir Off-grid-Anlagen an. Es wird jedoch nicht
klar, inwieweit diese Szenarien die erforderlichen THG-Minderungsziele einhalten und
somit eventuell Freiheitsgrade bezliglich der verfiigbaren Flachen fir erneuerbare Ener-
gien in Abweichung zu anderen Studien bestehen. Zudem wird dort angenommen, dass
auch ,dekarbonisierte Gase” (griiner bzw. blauer Wasserstoff etc.) importiert werden.

3.4. Zeitliches Profil der Nachfragen

Die in den vorstehenden Kapiteln dokumentierten Szenarienergebnisse bezogen sich
zunachst auf den Zielhorizont 2050. Von erheblicher Bedeutung ist neben diesen lang-
fristigen Perspektiven auch die Fragestellung, welche Situation sich flr die entsprechen-
den Hochlauftrajektorien ergibt.

Daten zu wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Rohstoffen fir Stitzjahre
vor 2050 werden in den unterschiedlichen Szenarienanalysen jedoch nur teilweise aus-
gewiesen. Die in Abbildung 3-4 gezeigte Ubersicht vermittelt einen Eindruck zur zeitli-
chen Entwicklung der Nachfrage mit Blick auf die Stitzjahre 2030 und 2050.

Abbildung 3-4: Zeitliches Profil der Nachfragen nach wasserstoffbasierten
Sekundéarenergietragern oder Rohstoffen, 2030 und 2050
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Quelle: Studienauswertung Oko-Institut

Der signifikante Einsatz von wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Roh-
stoffen beginnt in den untersuchten Szenarien bereits im Umfeld des Jahres 2030. Ein
starker Anstieg der entsprechenden Nachfragen ist jedoch erst flr den

85



Oko-Institut eV, Wasserstoff und wasserstoffbasierte Energietrager bzw. Rohstoffe

Szenarienhorizont nach 2030 zu beobachten. Lediglich in Fraunhofer ISE (2020a) |asst
sich der zeitliche Verlauf der Nutzung jahresscharf nachvollziehen: ab 2030 beginnen
die Importe mit langsam steigender Tendenz, die ca. ab 2040 starker ansteigt und 2050
ihren Héhepunkt erreicht.

Abbildung 3-5: Zeitliches Profil der Importe nach wasserstoffbasierten Se-
kundéarenergietragern oder Rohstoffen in Fraunhofer ISE
(2020a), 2020 - 2050
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Quelle: Fraunhofer ISE (2020a, S. 33)

Der Anstieg des Einsatzes von wasserstoffbasierten Sekundarenergietragern oder Roh-
stoffen in den Szenarien zwischen den Stitzjahren 2040 und 2050 ist begrindet durch
die Annahme, dass die Technologiekosten und somit die Kosten fiir die Produktion von
wasserstoffbasierten Sekundarenergietrager oder Rohstoffe in der Zukunft geringer
sind. In den Szenarienanalysen kommen dabei zuerst die glinstigeren Optionen zur Re-
duktion der THG-Emissionen zur Anwendung.
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3.5. Installierte Kapazitat von Elektrolyseanlagen in Deutschland

Mit Blick auf den Markthochlauf inlandisch produzierter strombasierter Sekundarener-
gietrager und Rohstoffe ist weiterhin die Frage von Interesse, welche Gesamtleistung
der Elektrolyseanlagen in den verschiedenen Szenarienanalysen fiir Deutschland ange-
nommen wird.

Abbildung 3-6: Installierte Leistung der Elektrolyseanlagen in Deutschland,
2030 und 2050
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Quelle: Studienauswertung Oko-Institut

Auch bezliglich der installierten Kapazitat der Elektrolyseure ist der verstarkte Hochlauf
zwischen den Stlitzjahren 2030 und 2050 zu erkennen. Im Jahr 2050 gehen die meisten
analysierten Szenarien von einer Leistung zwischen 50 und 80 GW in Deutschland aus,
im Einzelfall ergeben sich jedoch auch Werte von deutlich tGber 100 GW.

Die fur Deutschland erwartbaren Elektrolysekapazitaten ergeben sich damit einerseits
aus den unterstellten Gesamtnachfragen nach wasserstoffbasierten Sekundarenergie-
tragern bzw. Rohstoffen und andererseits den potenzialseitigen Grenzen (v.a. mit Blick
auf die Flachenverfiigbarkeit flr die Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer Energien)
sowie der wirtschaftlichen Konkurrenzfahigkeit der einheimischen Wasserstoffproduk-
tion Uber den Elektrolysepfad ergibt, die vor allem aus den Stromkosten flr die Elektro-
lyseanlagen sowie der Auslastung dieser Anlagen resultiert.
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4. Infrastrukturelle Voraussetzungen fur wasserstoffbasierte Sekundéar-
energietrager

4.1. Inlandische Infrastrukturen

41.1. Vorbemerkungen

Das Gasnetz in Deutschland umfasst ca. 530.000 km Rohrleitungen, wobei davon
470.000 km dem Verteilnetz zugehdren (AEE 2019; Frontier Economics et al. 2017). Im
Jahr 2019 gab es 16 Fernleitungsnetzbetreiber und 708 Verteilnetzbetreiber. Fir den
Import von Erdgas bestehen derzeit acht Pipelines, tber die das Erdgas aus Russland,
Norwegen und den Niederlanden importiert wird (AEE 2019). Uber diese Verbindungen
nimmt das deutsche Gasfernleitungsnetz auch eine Transitrolle im europaischen Kontext
ein.

Derzeit stehen LNG-Terminals fir den Import von Gasen per Schiff in der Diskussion. In
diesem Rahmen stehen das Gasnetz und die angeschlossenen Anwendungen vor einer
notwendigen Transformation hin zu erneuerbaren oder treibhausgasneutralen Gasen.

Eingebettet in das europdische Gasnetz verflgt Deutschland auch indirekt Gber Verbin-
dungen nach Marokko (liber Frankreich und Spanien) sowie nach Tunesien (liber Os-
terreich und Italien)'®,

Dieses Kapitel gibt einen Uberblick tiber die Implikationen der Nutzung von wasserstoff-
basierten Sekundarenergietragern mit dem Fokus auf das bestehende Gasnetz und die
Endanwendungen.

4.1.2. Implikationen der Nachfrageszenarien auf zuklnftig notwendige Gas-
netzkapazitaten

Im Jahr 2019 betrug der Primarenergieverbrauch von Erdgas in Deutschland knapp
890 TWh'®, der Endenergieverbrauch lag im Jahr 2018 bei etwa 580 TWh?°. Biogase
haben nur einen kleinen Anteil am Gesamtgasverbrauch (ca. 80 TWh, vergleiche AEE
2019).

Aktuell betragt die Wasserstoffproduktion aus fossilen Energietragern (Uberwiegend Erd-
gas) mit der Dampfreformierung in Deutschland etwa 50 TWh (bezogen auf den unteren
Heizwert). Dieser Wasserstoff wird berwiegend stofflich z.B. flr die Ammoniakproduk-
tion, die Methanolherstellung und in Raffinerien eingesetzt (Oko-Institut 2014).

Die in Abbildung 3-1 gezeigte Bandbreite des Einsatzes wasserstoffbasierter Sekunda-
renergietrager und Rohstoffe fur das Szenariojahr 2050 liegt in den meisten Arbeiten
zwischen 200 und 600 TWh.2' In Studien, die einen signifikanten Einsatz

8 https://transparency.entsog.eu/#/?loadBalancingZones=true, aufgerufen am 23.03.2020
9 https://ag-energiebilanzen.de/6-0-Primaerenergieverbrauch.html, aufgerufen am 01.08.2020
20 hitps://ag-energiebilanzen.de/7-0-Bilanzen-1990-2017.html, Bilanz 2018 aufgerufen am 01.08.2020

21 Diese Nachfragen nach wasserstoffbasieren Sekundarenergietragern und Stoffen sind statistisch nicht
immer klar als Endenergie- oder Primarenergienachfrage spezifiziert. Die Gesamtbedarfe in den in Ka-
pitel 4 analysieren Studien beinhalten zum Teil auch die stoffliche Nachfrage nach z.B. Wasserstoff.
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wasserstoffbasierter Sekundarenergietrager im Individualverkehr sowie in der Gebaude-
warme abbilden, entstehen Nachfragen von bis zu 900 TWh.

Teilweise wird in den analysierten Szenarien auch im Jahr 2050 noch Erdgas bendtigt.
Die Bandbreite des prognostizierten Verbrauchs von Erdgas im Jahr 2050 liegt zwischen
66 TWh (BCG & Prognos 2018, S. 66), 34 TWh (Prognos et al. 2018, S. 53) und 0 TWh
(Fraunhofer ISE 2020a, S. 34).

Auf Basis dieser Daten ist in einer groben Abschatzung davon auszugehen, dass der
Primarenergieverbrauch an Gasen bis zum Jahr 2050 zuriickgehen wird, solange Effi-
zienzsteigerungen erzielt und ElektrifizierungsmalRnahmen (insbesondere in Gebauden
und im Individualverkehr) umgesetzt werden.

Ein solcher Riickgang des Bedarfs an Gasen beeinflusst den Bedarf an der bestehenden
Gasnetz-Infrastruktur. In der Studie der dena (2018) wird davon ausgegangen, dass die
bestehenden Netz-Infrastrukturen mit geringerer Auslastung weiter betrieben werden.
Grundsatzlich stellt sich jedoch die Frage, ob die geringere Auslastung insbesondere die
Gasverteilnetze betrifft, weil durch die vermehrte Elektrifizierung der Raumwarme eine
sehr dezentrale Verteilung des Gases langfristig nicht mehr notwendig bzw. wirtschaft-
lich ist. In diesem Fall ware von einem Riickbau/Stilllegung des Gasnetzes auf Verteil-
netzebene insbesondere in Netzteilen, die durch Gewerbe und Wohnen gepragt sind,
auszugehen (vgl. auch Fraunhofer ISI & KIT 2019b, S. 177).

Mit Blick auf die Fernleitungsnetze muss bezlglich der zuklinftigen Auslastung auch die
Rolle des deutschen Gasnetzes im europaischen Kontext betrachtet werden. Das deut-
sche Fernleitungsnetz tbernimmt hier eine Transitfunktion (Fraunhofer ISI & KIT 2019b).
Diese Funktion hat Auswirkungen auf den Netzbedarf im Allgemeinen, jedoch auch auf
mogliche Transformationspfade der Infrastruktur (z.B. in Richtung reiner Wasserstoff-
netze) die somit auch von den europaischen Entwicklungen abhangig sind.

Aus regulatorischer Sicht ergeben sich hier vor allem die folgenden Herausforderungen
bzw. Fragestellungen:

« Rickbau als regulatorische und 6konomische Herausforderung und Finanzie-
rung bei sinkender Anschlusszahl,

« Sicherstellung der Daseinsvorsorge,
« Verteilung der Netzkosten bei starkerer Transitrolle des Gasnetzes,

¢ Neubewertung von EU Projects of Common Interest.

4.1.3. Technische Auswirkungen unterschiedlicher wasserstoffbasierter Se-
kundéarenergietrager und Rohstoffe in der Gasnetz-Infrastruktur

Insbesondere bei der Nutzung von Wasserstoff ist bezliglich der Infrastruktur zwischen
einer Beimischung in das bestehende Erdgasnetz sowie einer Umwidmung einzelner
Netzstrange des Erdgasnetzes zu unterscheiden.

Beimischung von Wasserstoff in das Erdgasnetz

Nach DVGW Regelwerk (vgl. DVGW-AB G 260) ist in den deutschen Erdgasnetzen eine
Beimischung von bis zu 10% Wasserstoff zulassig. Allerdings erfasst dieses Regelwerk
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noch nicht alle Bereiche der Gas-Infrastruktur. So sind z.B. die Kavernen-Speicher bis-
her nicht erfasst. Zudem bestehen weitere Einschranken, die durch angeschlossene
Verbraucher begriindet sind: in Verteilnetzen mit Erdgas-Tankstellen sind nur 2% Ho-
Beimischung erlaubt, da fiir die Tanks von CNG-Fahrzeugen (nach DIN 51624 und ECE
Regelung 110) 2 Volumenprozent als Grenzwert festgelegt sind (vgl. DVGW (2014): 17).
In Deutschland gibt es derzeit ca. 900 Erdgastankstellen (Fraunhofer ISI & KIT 2019b).

Fir eine anfangliche und geringe Beimischung von Wasserstoff bestehen aus Infrastruk-
tursicht nur geringe technische Hirden. Fir eine groRere Beimischungsquote sind teil-
weise die Netzinfrastruktur aber auch die angeschlossenen Anwendungen anzupassen.
Derzeit gibt es diverse Reallabore, in denen eine Beimischung von 20% und mehr aus-
getestet wird. Im Reallabor der NetzeBW in Ohringen werden sogar bis zu 30% Wasser-
stoff beigemischt. Der DVGW arbeitet zudem gemeinsam mit dem DWV an einem Re-
gelwerk, welches langfristig die Beimischung von bis zu 100% ermdglichen soll (DVGW
09.04.2019).

Bei einer Beimischung von Wasserstoff sind Fluktuationen und lokale Konzentrationen
im Gasnetz zu bertcksichtigen. Wird Wasserstoff Uber Elektrolyseure eingespeist kann
der lokale Anteil von Wasserstoff in einem Gasnetz héher sein als der Durchschnittswert
im Netzstrang. Zudem speisen Elektrolyseure, die sich in ihrem Betrieb an der Einspei-
sung von erneuerbaren Stromquellen orientieren, fluktuierend Wasserstoff in das Erd-
gasnetz ein. Dadurch kann der Wasserstoffanteil im Netz auch tber die Zeit variieren.
Dieser Effekt fiihrt sowohl zu Abrechnungsproblemen als auch zu Komplikationen bei
sensiblen Endanwendungen insbesondere im GHD und Industriebereich.

Die Wasserstoffvertraglichkeit der Gasnetz-Komponenten scheint technisch machbar,
diverse Komponenten missen allerdings ausgetauscht werden: alte Rohre, Verdichter,
Messanlagen etc. (Fraunhofer ISI & KIT 2019b). Wasserstoff-Versprédung?? ist ggf. bei
den Hausanschliissen ein Thema, da die Rohre hier grofitenteils nicht aus Kunststoff,
sondern aus Kupfer oder Edelstahl gefertigt sind.

Ein Sonderfall der Beimischung ergibt sich Uber die Nutzung des Erdgasnetzes als Tra-
ger, also die Einspeisung von Wasserstoff in das Erdgasnetz und die andernorts erfol-
gende Trennung von reinem Wasserstoff (fir hochwertige Anwendungen) und Erdgas
(fir gasqualitatssensitive Anwendungen) z.B. liber Membrantechnologien.?® Entspre-
chende Ansatze kénnen zumindest fir die Hochlaufphase eines Wasserstoffmarktes
eine kostengiinstige Ubergangsoption bilden.

Aus regulatorischer Sicht ergeben sich hier vor allem die folgenden Herausforderungen
bzw. Fragestellungen:

« Wie mussen Investitionen in die Gasnetzinfrastruktur in der Anreizregulierung
behandelt werden, damit eine Wasserstoff-Readiness sichergestellt wird?

. Wie werden (fur eine Ubergangszeit) Erdgas-Wasserstoff-Trennungsanlagen
regulatorisch behandelt?

22 https://de.wikipedia.org/wiki/Wasserstoffverspr%C3%B6dung, aufgerufen am 01.08.2020

23 https://www.dvgw.de/themen/forschung-und-innovation/forschungsprojekte/dvgw-forschungsprojekt-
h2-membran/, aufgerufen am 01.08.2020
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Umwidmung (von Teilen) des Erdgasnetzes zu einem Wasserstoffnetz

Fur den Industriesektor werden bis zum Jahr 2050 in verschiedenen Klimaschutzszena-
rien signifikante Nachfragen nach reinem Wasserstoff angenommen. Wasserstoff wird
dabei als Grundstoff fir die chemische Industrie aber auch zukiinftig fir die Direktreduk-
tion in der Stahlindustrie eingesetzt. Diese Nachfrage nach Wasserstoff aus der Industrie
tritt rumlich sehr konzentriert auf. Derzeit gibt es schon zwei Wasserstoffnetze mit einer
hohen Dichte an Chemie-, Raffinerie- und Hochofenstandorten im Ruhrgebiet und in Bit-
terfeld. In unterschiedlichen Studien wird der Aufbau von Wasserstoffnetzen analysiert
bzw. diskutiert (Fraunhofer ISI & KIT 2019b). Unter der Annahme einer dezentraleren
Nutzung von Wasserstoff auch fiir die Mobilitat werden zum Teil Kombinationen aus
Wasserstoffnetzen und Trailer-Verteilsystemen (also Anlieferung per LKW) untersucht
(FZJ 2018).

Im Entwurf des Netzentwicklungsplans Gas 2020-2030 der Gas-Fernnetzbetreiber
wurde eine sogenannte ,Grungasvariante modelliert. Als Input diente eine Marktpartner-
abfrage zu geplanten Quellen und Senken fur Wasserstoff sowie synthetisches Methan
bis zum Jahr 2030. Auf dieser Basis wurde gepruft, ob neue Wasserstoffleitungen bzw.
eine Umwidmung bestehender Leitungen auf Wasserstoff méglich sind oder eine Beimi-
schung ins Erdgasnetz durchgefiihrt werden kann. Hierfir wurde eine maximale Beimi-
schungskonzentration von 2 % zu Grund gelegt. Insbesondere fiur West-Deutschland
wurde in der Bilanz zwischen Nachfrage nach Wasserstoff und Erzeugung von Wasser-
stoff ein Defizit festgestellt. Aus diesem Grund wurde davon ausgegangen, dass 70%
der zusatzlichen Wasserstoffnachfrage aus den Niederlanden importiert wird und durch
klimaneutralen Wasserstoff gedeckt wird. Weitere 20 % werden durch Elektrolyseanla-
gen an Post-EEG Windparks und weitere 10 % durch Speicher gedeckt. Der Entwurf der
Ferngasnetzbetreiber kommt zu dem Ergebnis, dass insbesondere mit rdumlichem Fo-
kus auf Westdeutschland bis zum Jahr 2030 1.142 km Leitungen auf Wasserstoff umge-
stellt werden konnen und 94 km reine Wasserstoffleitungen zugebaut werden kénnen.

Vor dem Hintergrund des prognostizierten Riickgangs des Erdgasverbrauchs und der
Bedarfe an reinem Wasserstoff in der Industrie, unternehmen die Fernleitungsgasnetz-
betreiber zudem erste Schritte, um ein reines Wasserstoffnetz zu planen. In einer ,Vision
fir ein Ha-Netz“? fir Deutschland wird ein Wasserstoffnetz mit ca. 5.900km Lange vor-
geschlagen, das zu 90% auf einer Umwidmung bestehender Leitungen beruht. Die
Grundlage fur dieses Wasserstoffnetz war eine durch die FNB-Gas in Auftrag gegebene
Studie der Forschungsgesellschaft fiir Energiewirtschaft mbH (FfE 2019). In dieser Stu-
die wurden zukiinftige raumliche Erzeugungs- sowie Verbrauchsschwerpunkte flr Was-
serstoff herausgearbeitet. Als Erzeugungsgebiete wurden dabei insbesondere die nérd-
lichen Bundeslander angenommen und Volllaststunden von 3.000 fir die Elektrolysean-
lagen angenommen. Importe von Wasserstoff wurden nicht berlicksichtigt. Fir die Nach-
frageseite wurden die Annahmen der DENA Leitstudie (dena 2018) GUbernommen. Diese
Studie nimmt schon flr das Jahr 2030 eine signifikante Nachfrage nach Wasserstoff im
Straltenverkehr (Pkw und Lkw) von insgesamt ca. 16,5 TWh an. Diese Annahme zum
Verkehrssektor beeinflusst die Regionalisierung der Wasserstoffnachfrage und damit die
Konzeption der Wasserstoff-Infrastrukturen maf3geblich.

Eine entsprechende Untersuchung im (west-) europaischen Rahmen liegt mit dem Kon-
zept des European Hydrogen Backbone-Netzes (Guidehouse 2020). Hier wird

24 https://www.fnb-gas.de/fnb-gas/veroeffentlichungen/pressemitteilungen/fernleitungsnetzbetreiber-vero-
effentlichen-karte-fuer-visionaeres-wasserstoffnetz-h2-netz/, aufgerufen am 01.08.2020
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schrittweise ein Fernleitungsnetz fur Wasserstoff entwickelt, das in einer ersten Ausbau-
stufe durch Umristung und Neubau von Pipelines bis 2030 eine Lange von 6.800 km
erreichen soll und vor allem die industriellen Verbrauchsschwerpunkte mit glinstigen Er-
zeugungsregionen fur grinen Wasserstoff (Offshore-Wind, PV) verbinden soll. Fir den
Zeithorizont 2040 wird ein Uberregionales Wasserstoffnetz von etwa 23.000 km konzi-
piert, mit dem neben auch groRvolumige Wasserstoffimporte bewaltigt werden kénnen
(Abbildung 4-1).

Die gesamten Investitionskosten fur diese zu 75% aus Umwidmung von Erdgas-Pipe-
lines und zu 25% aus Neubauten bestehende Netzvision werden flr den Ausbaustand
2040 mit ca. 27 bis 64 Mrd. € veranschlagt, flir den Transport eines Kilogramms Was-
serstoff iiber 1.000 km ergeben sich spezifische Kosten von 0,09 bis 0,17 € (Guidehouse
2020).

Abbildung 4-1: Konzept der westeuropéischen Fernleitungsgasnetzbetreiber
fur ein Wasserstoff-Backbone-Netz, 2030 und 2040
a) 2030 b) 2040

- i . -

LS

Quelle: Guidehouse (2020), mit freundlicher Genehmigung

Aus technischer Sicht missen mehrere Punkte bei der Umwidmung des bestehenden
Gasnetzes beachtet werden:

« Das Gasfernleitungsnetz besteht meistens aus mehreren parallel verlaufenden
Leitungsstrangen. Somit kdnnen einzelne Leitungen komplett auf Wasserstoff
umgestellt werden.

« Die Umstellung eines Erdgasverteilnetzes auf Wasserstoff erfordert eine kom-
plette Stilllegung tUber mehrere Wochen, in denen einerseits das Gasnetz voll-
standig entleert werden muss sowie zeitgleich die Verbraucher technisch um-
gestellt werden missen (Fraunhofer ISI & KIT 2019b, S. 171).

« Verbleibende Erdgasverbraucher miissten anderweitig versorgt werden.
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Aus regulatorischer Sicht ergeben sich hier vor allem die folgenden Herausforderungen
bzw. Fragestellungen:

Ergeben sich durch langfristige, robuste Anwendungsfelder regionale Nachfra-
gezentren, die in der Infrastrukturplanung bertcksichtigt werden missen? Es
ist zu klaren, ob dezentrale Nachfragen im Warme- und Verkehrssektor fiir die
Wasserstoffinfrastruktur mafRRgeblich sein konnen.

Wird es einen Anschlusszwang fur die Verteilnetzbetreiber auch fir reine Was-
serstoffabnehmer geben? Dann gabe es jedoch eine weitere parallele Infra-
struktur.

Der Gasnetzentwicklungsplan hat einen Horizont von 10 Jahren. Insbesondere
in Anbetracht der Mdglichkeiten auf andere Gase umzustellen (z.B. von Erdgas
auf 100% Wasserstoff) erscheint dieser Planungs- und Szenarienhorizont als
zu kurz gegriffen.

Implikationen der Nutzung von Wasserstoff fir Endanwendungen

Der Blick auf die Anwendungen ist insbesondere bei einer sukzessiven Beimischung von
Wasserstoff ins Erdgasnetz relevant. Eine vollstandige Umstellung von Teilen des Erd-
gasnetzes auf Wasserstoff wiirde voraussichtlich nur Anwendungen betreffen, die Was-
serstoff als Energietrager oder Grundstoff nachfragen. Bei einer Umstellung des Erdgas-
netzes auf synthetisches Methan ist von keinen signifikanten Auswirkungen auf die An-
wendungen auszugehen.

Abbildung 4-2: Brennwert und Wobbe-Index fur unterschiedliche Wasser-

Brennwert [kWh/m3)

stoff-Beimischungsquoten und unterschiedliche Erdgasquali-
taten
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Quelle: Oko-Institut auf Basis von DVGW (2013, S. 40)
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Niedertemperaturwarme: Fir den Fall einer Beimischung von Wasserstoff im Erdgas-
netz werden insbesondere Niedertemperaturanwendungen in der Literatur thematisiert.
Hier sind die folgenden Punkte relevant:

« die Gaszahler sowie ggf. weitere gasfiihrende Armaturen der Endanwender
mussen ggf. erneuert werden (vgl. E.ON et al. 2014);

« je mehr Wasserstoff beigemischt wird, desto starker andern sich der Brennwert
und der Wobbe-Index?® des resultierenden Gasgemisches, dies kann dazu fiih-
ren, dass die Brennerdiisen angepasst werden mussen; bei russischem Erdgas
kommt es beispielsweise schon ab 5% Beimischung, bei Nordsee-Erdgas erst
ab 20% Beimischung zu einer Unterschreitung der fur H-Gas definierten Quali-
tatsstufe (vgl. Abbildung 4-2).

Hochtemperatur: Im Segment der Hochtemperaturprozesse in der Industrie kann eine
Beimischung von Wasserstoff zu Problemen flhren. Dies ist bei Prozessen der Fall, die
technisch eine bestimmte Flammtemperatur, eine bestimmte Flammenform oder den
Kohlenstoff stofflich bendtigen (Fraunhofer ISI & KIT 2019b).

Gasverstromung: Derzeit betriebene Gasturbinen zur Verstromung von Erdgas sind
nicht fir eine Beimischung von Wasserstoff zum Erdgas ausgelegt. Insbesondere die
Dichtelemente und das Problem des Flammenriickschlags werden als Problematik an-
gefuhrt (DVGW 2013). Kleine gasmotorische BHKWSs kdnnen laut DVGW (2013) bis zu
20% Wasserstoffbeimischung tolerieren. Die Hersteller von Gasturbinen haben sich je-
doch selbst verpflichtet bis zum Jahr 2030 sukzessive die Toleranzen flir eine Wasser-
stoffbeimischung zu erhéhen. Im Jahr 2030 sollen Turbinen angeboten werden, die bis
zu 100% Wasserstoff tolerieren?s, fiir Blockheizkraftwerke werden bereits Pilotanlagen
mit vollstandiger Wasserstoffversorgung getestet.?”

Aus regulatorischer Sicht ergeben sich vor allem die folgenden Herausforderungen bzw.
Fragestellungen:

« Ist es notwendig — insbesondere bei Investitionen in langlebige Kapitalstocke —
eine Umrustung in wasserstofftolerante bzw. auf 100% Wasserstoff basierende
Anwendungen anzureizen?

Lock-in Potenzial der Beimischungsoption: Elektrifizierung vs. Beimischungs-
pfade

Eine sukzessive Beimischung von Wasserstoff in das Erdgasnetz wirde die CO2-Emis-
sionen aus der Warmebereitstellung reduzieren, soweit der Wasserstoff klimaneutral
hergestellt ist. Dieses Vorgehen wirde bei geringen Beimischungsmengen den Fortbe-
stand der bisherigen Technologien (z.B. Gasbrennwertkessel in Haushalten und GHD)
ermoglichen. In den meisten Szenarien zur Erreichung von 95% THG-Minderung ggu.
1990 wird jedoch insbesondere der Energiebedarf fir Raumwarme und Warmwasser

% Der Wobbe-Index (W) ist ein Kennwert fiir die Austauschbarkeit von Gasen hinsichtlich der Warmebelastung der
Gasgerate. Abhangig vom Brenn- oder Heizwert wird nach oberem (W) und unterem Wobbe-Index (W;) unterschie-
den. Gase mit gleichem Wobbe-Index und gleichen ZustandsgroRRen ergeben innerhalb einer Gasfamilie bei glei-
chen Dusen die gleiche Warmebelastung des Brenners. In der Praxis dient der Wobbe-Index dazu, um Uber den
Dusendruck die Warmeleistung eines Brenners einzustellen.

26 hitps://www.euturbines.eu/publications/spotlight-on/spotlight-on-turbines-and-renewable-gases.html,
aufgerufen am 02.03.2020

27 https://www.stwhas.de/pressemitteilungen/hassfurt-nimmt-wasserstoff-blockheizkraftwerk-erfolgreich-
in-betrieb/, aufgerufen am 02.03.2020

94



Wasserstoff und wasserstoffbasierte Energietrager bzw. Rohstoffe Oko-Institut e V.

durch EffizienzmalRnhahmen massiv gesenkt und der verbleibende Warmebedarf ver-
starkt durch den Einsatz von effizienten Warmepumpen gedeckt (vergleiche Kapitel 3).
Fir den Transformationspfad in Richtung einer umfassenden Elektrifizierung des War-
mesektors ist jedoch die Frage zu stellen, ob der Wasserstoff-Beimischungspfad nicht
zu einem Lock-in fuhrt, welcher den rechtzeitigen Umstieg auf Warmepumpen verhin-
dert/verzdgert. Dies gilt insbesondere dann, wenn auf Basis der Wasserstoffbeimi-
schung neue Investitionen in Gasverbrennungssysteme erfolgen anstelle von Investitio-
nen in Energieeffizienz und Warmepumpen.

Aus regulatorischer Sicht ergeben sich hier vor allem die folgenden Herausforderungen
bzw. Fragestellungen:

«  Wie kann eine (ggf. auch raumlich differenzierte) Beimischungsquote in den
Erdgasnetzen oder auch Umwidmung der Erdgasnetze reguliert werden?

«  Welche Planungen und Szenarien waren fir eine solche Regulierung die Basis?

Flichtige Treibhausgasemissionen aus methanbasierten Ferntransport- und Ver-
teilungsnetzen und Anwendungen in Deutschland

Flichtige Treibhausgasemissionen im Gassektor entstehen bei der Erdgasférderung,
der Verteilung im Gasnetz sowie bei den Endanwendungen. Abbildung 4-3 zeigt fur
Deutschland die flichtigen Methanemissionen (,Methanschlupf‘) aus den Erdgas-Fern-
transport- und verteilnetz sowie bei Armaturen und Zahlern bei den Verbrauchern. Nicht
enthalten ist die Methanfreisetzung, welches durch Ineffizienzen der Verbrennungsanla-
gen bzw. der Motoren in die Atmosphare gelangt. Das Niveau des entsprechenden Me-
than-AusstoRes in die Atmosphére liegt derzeit bei knapp 5 Mio. Tonnen CO, Aquiva-
lenten jahrlich. Nachdem Uber viele Jahre die Emissionen aus den Verteilnetzen den
ganz Uberwiegenden Teil der flichtigen Emissionen aus den deutschen Gasnetzen bil-
deten, haben sich die Emissionsanteile der Transportnetze bzw. Speicher auf der einen
Seite und die der Verteilnetze auf der anderen Seite nach der Jahrtausendwende deut-
lich angeglichen. Die Methanemissionen durch Armaturen und Messgerate auf der Ver-
braucherseite bilden nach wie vor nur einen untergeordneten Anteil der gesamten Me-
thanfreisetzung aus den Gasnetzen in Deutschland. Nicht einbezogen ist in die vorste-
henden Betrachtung der Methanschlupf bei den Endgeraten bzw. Endanwendungen.

Ohne eine weitere und massive Reduktion der flichtigen Treibhausgasemissionen aus
den Gasnetzen bis 2050 wurden diese allein einen Anteil von ca. 8 % der verbleibenden
THG-Emissionen reprasentieren (vgl. UBA 2014).

In einem Szenario in dem bestehende Erdgasnachfragen lediglich durch importiertes
oder inlandisch produziertes Methan auf Basis von Elektrolyse-Wasserstoff ersetzt wer-
den, tragt die Gasinfrastruktur immer noch zu signifikanten THG-Emissionen bei. Die
Groflienordnungen der THG-Emissionen lassen den Schluss zu, dass dieser Transfor-
mationspfad fur die Gasinfrastruktur nur dann zielkompatibel gestaltet werden kann,
wenn der Methanschlupf im Netz sowie bei den Anwendungen drastisch reduziert wer-
den kann oder die Durchflussmengen im Netz und den Anwendungen stark reduziert
werden.
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Abbildung 4-3: Flichtige Methanemissionen aus dem deutschen Gasnetz
(ohne Methanschlupf in Endgeréten), 1990-2018
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Quelle: Berechnungen des Oko-Instituts auf Basis des Nationalen Treibhausgasinventars 2020 fiir Deutschland

Aus regulatorischer Sicht ergeben sich hier vor allem die folgenden Herausforderungen
bzw. Fragestellungen:

« Das Thema Methanschupf sollte auf Netz- wie auch auf der Anwendungsseite
dringend weiter zu untersucht und besser zu bilanziert werden.

«  Gasnetzbetreiber werden derzeit fur Durchleitungsverluste entschadigt, so dass
nur begrenzte wirtschaftliche Anreize bestehen, den Transportenergiebedarf
sowie Methanverluste zu minimieren. Vor diesem Hintergrund sollte das Regu-
lierungssystem (Benchmarks, Anerkennung von Investitionen etc.) so novelliert
werden, dass angemessene Anreize flr Investitionen in die Verringerung des
Transportenergiebedarfs sowie der Methanverluste entstehen.

« Auf Basis der prognostizierten THG-Emissionen sollten zukinftige Investitionen
in langlebige Kapitalstocke (insbesondere in Netzinfrastrukturen der Methan-
versorgung) eigenordnet und regulatorisch bewertet werden.
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4.2. Internationale Infrastrukturen

Insbesondere flir den Import von Wasserstoff bildet der Langstreckentransport des Was-
serstoffs eine wichtige technische und wirtschaftliche Nebenbedingung. Grundsatzlich
werden hier unterschiedliche Optionen diskutiert (IEA 2019):

« Transport des Wasserstoffs in gasférmiger Form Uber Pipelines;

« Verflissigung des Wasserstoffs und Verschiffung auf dem Seeweg mit speziell
konstruierten Tankern;

« Umwandlung des Wasserstoffs in Ammoniak und Transport per Pipeline;

« Umwandlung des Wasserstoffs in Ammoniak und Verschiffung auf dem Seeweg
mit speziell konstruierten Tankern;

« Umwandlung des Wasserstoffs in fliissige organische Wasserstofftrager (Liquid
Organic Hydrogen Carriers — LOHC), Verschiffung auf dem Seeweg mit speziell
konstruierten Tankern und Rickumwandlung in gasférmigen Wasserstoff (ohne
COgz-Freisetzung).

Wahrend Wasserstoff- und Ammoniak-Pipelines sowie Ammoniak-Tanker eine breit er-
probte Technologie darstellen, steht die Verschiffung von Flissigwasserstoff oder
LOHCs in der jeweiligen Prozesskette noch relativ am Anfang der technologischen Ent-
wicklung bzw. Skalierung.

Die Eignung der unterschiedlichen Langstrecken-Transportoptionen ergibt sich aus der
okonomischen Perspektive vor allem in Abhangigkeit von den Transportdistanzen. Die
Abbildung 4-4 zeigt Abschatzungen fiir die unterschiedlichen Transportoptionen??:

« als vergleichsweise gut gesichert kann angenommen werden, dass bis zu
Transportentfernungen von 1.500 km der Pipeline-Transport von gasférmigem
Wasserstoff allen anderen Optionen klar tberlegen ist und sich bei 1 €/kg H-
(das entspricht etwa 30 €/ MWh, bezogen auf den unteren Heizwert) oder da-
runter bewegt;

« ab einer Transportdistanz von etwa 1.500 km ist die Umwandlung von Wasser-
stoff in Ammoniak und dessen Verschiffung attraktiver, wenn der Ammoniak
direkt weiterverwendet wird und keine Rickumwandlungskosten anfallen (be-
zogen auf den Wasserstoff ergeben sich hier Transportkosten von ca. 1 €/kg
Hz);

« bei Transportdistanzen von tiber 2.500 km nahern sich die Kosten von Wasser-
stoff- und Ammoniak-Pipelines stark an, erreichen jedoch auch Werte von etwa
2 €/kg H2 (das entspricht etwa 60 €/ MWh, bezogen auf den unteren Heizwert);

e in einer ahnlichen Grdélkenordnung bewegen sich auch die Verflissigung von
Wasserstoff oder die Konversion in LOHCs sowie die entsprechende Rickum-
wandlung.

Fiar den Antransport von Wasserstoff aus der Nordsee mit Transportentfernungen von
500 bis 1.000 km werden also vor allem Pipelines eine Rolle spielen, flir Wasserstofflie-
ferungen aus Nordafrika werden jenseits von Ammoniaklieferungen, Pipelines sowie

28 Die Angaben beinhalten jeweils die reinen Transportkosten, die notwenigen Speicher, die notwendige
Umwandlung und fur die Verschiffung LOHCs auch die Riickumwandlung nach IEA (2019), Niermann et
al. (2019) sowie H2C (2020).
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Tanker eine Rolle spielen, wobei die technologischen und wirtschaftlichen Entwicklungs-
potenziale bzw. Unsicherheiten noch keine klare Einordnungen erlauben, welche Trans-
portvarianten sich hier letztlich als am attraktivsten erweisen werden.

Abbildung 4-4: Kosten unterschiedlicher Optionen des Langstreckentrans-
ports von Wasserstoff in Abhé&ngigkeit der Transportdistanz
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Quelle: Oko-Institut auf Grundlage von IEA (2019), Niermann et al. (2019) sowie H2C (2020)

Angesichts der — auch unter Annahme erheblicher Kostensenkungseffekte — betrachtli-
chen Kosten fiir den Langstreckentransport bildet die Transportstufe flir das Wasser-
stoffaufkommen aus Importen eine wesentliche Determinante fiir die Kosten der Was-
serstoffversorgung Deutschlands.

Eine Besonderheit potenzieller Wasserstofflieferungen aus dem Ausland bildet die Nut-
zung bestehender Erdgaspipelines fir die Wasserstoffversorgung als Alternative zu den
in Abbildung 4-4 gezeigten Neubauoptionen. Einen Anhaltspunkt bezuglich der hier zu
veranschlagenden Umbaukosten bilden die Analysen zu einem innereuropaischen Was-
serstoff-Fernleitungsnetz. Die Kosten fir ein solches Netz, das ganz Uberwiegend (75%)
Uber den Umbau von bestehenden Erdgaspipelines inklusive der entsprechenden Peri-
pherie (Verdichterstationen etc.) entwickelt werden soll, werden mit 0,09-0,17 €/kg Hz
veranschlagt. Vor dem Hintergrund dieser Angaben wuirden die Transportkosten fur
umgebaute Erdgas-Pipelinesysteme nur bei etwa einem Flnftel der in Abbildung 4-4
gezeigten Neubaukosten fur Wasserstoff-Pipelines liegen.

Hinsichtlich der entsprechenden Kapazitaten ergibt sich die Situation, dass Deutschland
mit vergleichsweise groRen Kapazitaten an die Lieferlander Russland, Norwegen und
die Niederlande angebunden ist. Fur den Markthochlauf entstehen jedoch aus den Uber-
wiegend sehr groRen Pipeline-Kapazitaten insbesondere die Herausforderung, dass der
weitaus groflte Teil der Kapazitaten der einzelnen Leitungen (vor allem aus Norwegen
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und Russland) jeweils sehr grof3 und deshalb fiir den stufenweisen Markthochlauf der
Wasserstoff-Versorgung aus dem Ausland nur sehr begrenzt geeignet ist. Dies gilt vor
allem in der Ubergangphase, wenn der Markthochlauf von Wasserstoff sich parallel zu
einem angesichts der hohen Ausgangsniveaus nur schrittweisen Abbau des Erdgas-Im-
portbedarfs vollzieht. In Abbildung 4-5 ist eine entsprechende Orientierungsschatzung
gezeigt.

Abbildung 4-5: Maximale Kapazitat wichtiger Erdgas-Versorgungspipelines
bei Nutzung fur Wasserstoff Importe nach Deutschland
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Quelle: Oko-Institut auf Grundlage der Gas Trade Flow-Daten der Internationalen Energieagentur

Vor diesem Hintergrund entsteht vor allem mit Blick auf die Herstellung von Wasserstoff
aus importierten Erdgas die Frage wie mit Blick auf Wasserstoffbedarf und Transportka-
pazitaten ein Optimum zwischen dem Bezug von Erdgas und inldndischer Umwandlung
in Wasserstoff einerseits oder der Wasserstofferzeugung in den Lieferregionen anderer-
seits gefunden werden kann bzw. ob und inwieweit bzw. in welcher Stufenfolge hier
Ubergangsprozesse gefunden und gestaltet werden kénnen.

Mit Blick auf die Vielzahl der Transportvarianten und die diversen Unsicherheiten wurden
in die Kostenrechnungen (vgl. Kapitel 2.2.3, 2.3.3 und 2.4.3.2 sowie die Anhange 1-3)
insgesamt vier verschiedene Varianten bertcksichtigt:

« eine Variante ohne relevante (Zusatz-) Kosten des Antransports (Lieferung von
Wasserstoff Uber bestehende Pipelines oder Lieferung von Erdgas und Was-
serstoffproduktion mittels Dampfreformierung oder Pyrolyse im Inland);

« eine Variante mit Transportkosten von 1,5 €/kg Hz, als Platzhalter fir eine Mi-
schung aus Pipeline- und Tankertransport bzw. die Erzielung erheblicher Kos-
tensenkungspotenziale fiir die Anlieferung auf dem Seeweg;
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« zwei weitere Varianten mit reduzierten Transportkosten von 0,5 bzw. 0,75 €/kg
H2 mit der kurzere Pipeline-Lieferungen bzw. nochmals erhebliche Kostensen-
kungen flr die Prozesskette des Seetransports reflektiert werden.

Nicht zuletzt sei jedoch auch darauf hingewiesen, dass viele der Transportoptionen (v.a.
Wasserstoff- und Ammoniakpipelines, Anlandung und Rickumwandlung von Ammoniak
und LOHC) nicht nur vor technischen und 6ékonomischen Herausforderungen stehen,
sondern auch akzeptanzseitig sorgfaltig vorbereitet und eingebettet werden sollten.
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5.  Anwendungsbezogene Voraussetzungen fur die Wasserstoffnutzung

Wahrend fir synthetische Brenn- bzw. Rohstoffe bzw. fir den Ersatz von konventionel-
lem durch klimaneutralen Wasserstoff keine wesentlichen Veranderungen im Bereich
der Anwendungstechnologien notwendig werden, ergibt sich fir die direkte Nutzung von
Wasserstoff als Brenn- oder Rohstoff zumindest teilweise eine andere Situation. Gleich-
wohl sind hier Veranderungen auf der Anwendungsseite mit unterschiedlicher Intensitat
zu unterscheiden:

o (Perspektivischer) Ersatz von Erdgas durch Wasserstoff durch Anlagen, die
Wasserstoff-ready errichtet werden. Einen wichtigen Bereich bilden hier die in
den nachsten Jahren zu errichtenden Erdgas-Kraftwerke (auf Basis von Kraft-
Warme-Kopplung oder Spitzenlastanlagen mit offenen Gasturbinen), die auch
perspektivisch nicht auf eine andere Energietragerbasis umgestellt werden kon-
nen.

« Einsatz von Wasserstoff mit neuen Technologien, die im Wesentlichen in an-
derweitig nur unwesentlich veranderte Anlagen oder Fahrzeuge integriert wer-
den. In diesen Bereich fallen ggf. Fahrzeuge des Langstrecken-Guter- oder des
nicht elektrifizierungsfahigen Nebenstrecken-Eisenbahnverkehrs.

« Einsatz von Wasserstoff in Technologiebereichen, die fiir den Einsatz von Was-
serstoff grundlegend umstrukturiert werden missen. Ein herausragendes Bei-
spiel bildet hier die Eisen- und Stahlherstellung auf Wasserstoffbasis, die sich
zumindest von der bisher dominierenden Oxygenstahl-Route unterscheidet.
Hier wird das Eisenerz zunachst mit Wasserstoff zu sog. Eisenschwamm redu-
ziert, der im nachfolgenden Prozessschritt in Elektrostahlwerken zu Stahl ver-
arbeitet wird.

Entsprechend ergeben sich fur diese Bereiche teilweise sehr unterschiedliche Heraus-
forderungen:

« Fur den Bereich der Wasserstoff-Readiness ergeben sich vor allem regulatori-
sche Herausforderungen, muss doch hier umfassend abgesichert werden, dass
einerseits mit neuen Investitionen in Erdgasanwendungen keine Lock-in-Effekte
entstehen und die andererseits eine klare Strategie zur Voraussetzung haben,
in welchen Bereichen Wasserstoff auch mit Blick auf die notwendigen Infra-
strukturen zukunftig zur Verfugung stehen kann und muss.

«  Fdrden Bereich der Integration von Wasserstoff-Anwendungstechnologien sind
die notwenigen Innovationsvorlaufe sowie die Rahmenbedingungen fiir den
Markthochlauf von entscheidender Bedeutung.

« Fur die grundlegende Umstrukturierung von Wertschépfungsketten durfte zu-
gleich die Notwendigkeit flr die Einpassung in die regularen Modernisierungs-
zyklen mit meist nur kurzen Handlungsfenstern sein, die spezielle Flankierungs-
malnahmen erforderlich machen durften, da im Regelfall die Zeithorizonte fur
die wirtschaftliche Konkurrenzfahigkeit mit konventionellen Technologien (z.B.
unter Malkgabe von CO,-Bepreisungsstrategien) nicht deckungsgleich mit den
0.g. Handlungsfenstern sein werden.

Neben der Bereitstellung von Wasserstoff und den Infrastrukturfragen bildet damit die
Anwendungsseite mit ihren unterschiedlichen Facetten einen wichtigen Handlungsbe-
reich.
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6.

6.1.

Regulativer Rahmen fur Markthochlauf und Marktdurchdringung

Strategische Schlussfolgerungen der bisherigen Analysen

Aus den vorstehenden Analysen kdnnen zunéachst eine Reihe strategischer Schlussfol-
gerungen gezogen werden. Diese beziehen sich auf langerfristig glltige Handlungsfel-
der, fUr die im Zeitverlauf moglicherweise (sehr) unterschiedliche Instrumentierungsan-
satze zur Anwendung kommen kénnen oder missen.

Fur diese strategischen Aspekte ist es sinnvoll und notwendig, verschiedene Dimensio-
nen abzuschichten.

1. Aufeiner ersten Ebene sollten die Phasen der Entwicklung wasserstoffbasierter
Segmente im Bereich der Energietrager bzw. des Rohstoffeinsatzes klar unter-
schieden werden:

Phase 1: Demonstration und Skalierung von Technologien (liber die ver-
schiedenen Stufen der Prozesskette) bzw. Anwendungsprojekten (z.B.
bei Investitionen im Ausland); Ziel dieser Phase ist die Skalierung der
Technologien und Prozesse auf eine industrielle Ebene

Phase 2: Markthochlauf fir Technologien und Anwendungsprojekte
(Uber die gesamte Prozesskette); Ziel dieser Phase ist die Reduktion der
Investitionskosten

Phase 3: entwickelte Markte flir Technologien und Anwendungsprojekte
(Uber die gesamte Prozesskette).

2. Auf einer zweiten Ebene sollten die Aktivitdten bezlglich der unterschiedlichen
Stufen der Prozesskette klar differenziert werden:

Bereitstellung weitgehend klimaneutraler wasserstoffbasierter Energie-
trager und Rohstoffe (einheimische Erzeugung sowie auslandische Er-
zeugung und Transport nach Deutschland);

Infrastruktur fur die Verteilung im Land;

Anwendungstechnologien in den verschiedenen Sektoren.

Mit Blick auf die Bereitstellung klimaneutralen bzw. weitgehend klimaneutralen Was-
serstoffs sowie wasserstoffbasierter Energietrager bzw. Rohstoffe sind die folgenden
strategischen Erwagungen hervorzuheben:
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3. Fdur jegliche Bereitstellung klimaneutraler bzw. weitgehend klimaneutraler was-
serstoffbasierter Energietrager bzw. Rohstoffe bedarf es eines robusten Zertifi-
zierungssystems:

Fur das inlandische Aufkommen wasserstoffbasierter Energietrager
bzw. Rohstoffe stehen hier die Zusatzlichkeit der Treibhausgasminde-
rungseffekte, damit v.a. die Zusatzlichkeit der regenerativen Stromer-
zeugung, der flexible, d.h. auf regenerative Stromerzeugung orientierte
Betrieb der Anlagen (zur Vermeidung erhéhter Stromerzeugung aus fos-
silen Energien) sowie die strikte und auch mittel- bis langfristige Ausrich-
tung auf die Vermeidung neuer Netzengpasse im Vordergrund. Die ent-
sprechenden Anforderungen koénnen sich fur die o.g. drei Phasen
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unterscheiden, sollten aber bereits friihzeitig etabliert werden, um Inves-
titionssicherheit zu schaffen.

Fir das auslandische Aufkommen wasserstoffbasierter Energietrager
bzw. Rohstoffe stehen auch hier die Zusatzlichkeit der Treibhausgas-
minderungseffekte, daneben aber auch andere Nachhaltigkeitsdimensi-
onen (keine negativen Effekte auf die Energie- und Wasserversorgung
der Lieferregionen) im Vordergrund. Insbesondere fiir die Bereitstellung
von weitgehend klimaneutralem Wasserstoff auf Erdgasbasis ist hier die
Freisetzung aller klimawirksamen Gase Uber die Bereitstellungskette
(Erdgas-Fdrderung, -Transport und Umwandlung in Wasserstoff) zu be-
rucksichtigen. Die entsprechenden Anforderungen kénnen sich fur die
0.g. drei Phasen unterscheiden, sollten aber bereits friihzeitig etabliert
werden.

Fur die Produktion von kohlenstoffhaltigen Brennstoffen muss eine CO»-
Bereitstellung garantiert werden, die die Entwicklung der COx-freiset-
zender Sektoren zu klimaneutralen Sektoren nicht verlangsamt und eine
Transformation der Sektoren nicht behindert. Interaktionen mit beste-
henden CO.-Minderungsinstrumenten sind dabei zu berlicksichtigen.
Entsprechende Anforderungen sollten fruhzeitig etabliert werden, kon-
nen sich aber Uber die zuvor genannten Phasen unterscheiden.

Entsprechende Zertifizierungssysteme mussen im Endentwicklungszu-
stand international angelegt sein, was die Mdglichkeit nationaler bzw.
europaischer Zertifizierungsansatze fir die ersten beiden Phasen nicht
ausschlief3t.

4. Fur die inlandische Bereitstellung klimaneutraler bzw. weitgehend klimaneutra-
ler wasserstoffbasierter Energietrager und Rohstoffe bedarf es v.a. flr die
Phase von Demonstration und Technologieskalierung einer klaren industriepo-
litischen Einordnung:

In welchem Ausmalfd kann ein deutscher Leitmarkt (d.h. ein Markt mit
einem hinreichenden Umfang und mit einer hinreichenden Nachfrage-
dichte) signifikante Beitrage zur global wirksamen Technologieskalie-
rung bzw. Kostensenkung leisten?

In welchem Ausmal kénnen deutsche Technologieanbieter durch In-
vestitionen in Deutschland neue und nachhaltige Geschaftsfelder etab-
lieren bzw. ausbauen?

In welchem Ausmal} ist der Leitmarkt-orientierte Ausbau des inlandi-
schen Aufkommens v.a. mit Blick auf die Restriktionen fir die regenera-
tive Stromerzeugung kompatibel mit den langfristig robust erwartbaren
Aufkommensanteilen in Deutschland?

5. Fdur die Bereitstellung klimaneutraler bzw. weitgehend klimaneutraler wasser-
stoffbasierter Energietrager und Rohstoffe aus Importen bedarf es v.a. fir die
Phasen von Demonstration und Technologieskalierung sowie des Markthoch-
laufs einer ebensolchen strategischen Einordnung:

In welchem Ausmall kdnnen Beitrdge zur Technologieskalierung auch
Uber gezielte Projekte im Ausland erbracht werden?
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In welchem Ausmal} kénnen deutsche Technologieanbieter auch Uber
gezielte Projekte im Ausland neue und nachhaltige Geschéftsfelder
etablieren bzw. ausbauen?

Im Bereich weitgehend klimaneutralen Wasserstoffs auf Erdgasbasis
dirfte der Antransport von Erdgas bis nach Deutschland und die Erzeu-
gung des Wasserstoffs im Inland (v.a. an den entsprechenden Netzkno-
tenpunkten zwischen Strom- und Gasnetz) sowie die entsprechende
Entsorgung des CO; bzw. Weiterverwertung des Kohlenstoffs mit Blick
auf technische und infrastrukturelle Aspekte (v.a. hinsichtlich der stufen-
weisen Skalierung) zumindest in den ersten beiden Phasen der Markt-
entwicklung Vorteile haben, die jedoch den 6kologischen Aspekten (Me-
thanemissionen in der Prozesskette) gegeniiberzustellen sind.

Neben Wasserstofferzeugungstechnologien sollte der Langstrecken-
transport von Wasserstoff (Pipelines, Tanker etc.) einen Entwicklungs-
schwerpunkt in den ersten beiden Phasen der Marktentwicklung bilden.

Angesichts der hohen Kapitalkosten vieler Herstellungs- und Transport-
technologien ist die Gewahrleistung von Investitionssicherheit an aus-
landischen Erzeugungsstandorten sowie ggf. auch die Zusage von Ab-
nahmegarantien von herausragender Bedeutung.

6. Furdie Kombination der Phasen von Demonstration und Technologieskalierung
und des Markthochlaufs erscheint ein stufenweiser Ansatz empfehlenswert:

Konzentration der Demonstrations- und Skalierungsanstrengungen auf
die Elektrolyseanlagen (ggf. im In- und Ausland), den internationalen
Langstrecken-Transport fir Wasserstoff, die Wasserstoffherstellung aus
Erdgas mittels Pyrolyse, die Erzeugung von Flugtreibstoffen sowie die
Kohlenstoffabtrennung aus der Luft zur Schaffung der mittel- bis lang-
fristigen Perspektiven fiir die Bereitstellung grofierer Energie- bzw. Roh-
stoffmengen Uber diese Technologierouten;

Begleitung dieser Demonstrations- und Skalierungsstrategie durch die
Etablierung eines Segments der Bereitstellung von Wasserstoff aus Erd-
gas mittels Dampfreformierung zur bereits mittelfristigen Etablierung ei-
nes volumenmalig signifikanten Wasserstoffsegments fur die deutsche
Volkswirtschaft;

Eine Strategie zur Sicherstellung des sukzessiven Phase-outs von erd-
gasbasiertem Wasserstoff, fir den Falls, dass dieser Phase-out nicht
auf Basis der erwarteten Preisvorteile von strombasiertem Wasserstoff
rechtzeitig stattfindet;

ein separater strategischer Ansatz zur Etablierung eines Segments flr
synthetische Flugtreibstoffe;

eine sorgfaltige Analysephase fur die technische, 6konomische und 6ko-
logische Sinnfalligkeit der Etablierung Gber Flugtreibstoffe hinausgehen-
der Segmente fiir gasférmige oder flissige synthetische Energietrager
oder Rohstoffe.
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Hinsichtlich der (inldndischen) Infrastrukturentwicklung fur Wasserstoff sollten mit
Blick auf die strategische Ausrichtung die folgenden Aspekte besondere Aufmerksamkeit
erfahren:

7. In allen drei Marktentwicklungsphasen kommt der Infrastrukturentwicklung eine
besondere Bedeutung mit Blick auf die Kanalisierung wasserstoffbasierter
Energietrager oder Rohstoffe in bestimmte Sektoren zu. Hier missen klare Ent-
scheidungen getroffen werden,

- ob bzw. wie weit es sinnvoll ist, auch im Bereich der Infrastrukturent-
wicklung bestimmte Sektoren (neben den nachfrageorientierten Strate-
gien und MalRnahmen, s.u.) primar zu adressieren;

- ob bzw. wie weit es wegen der Gefahr struktureller Lock-in-Effekte sinn-
vollist, auch im Bereich der Infrastrukturentwicklung die Sektorallokation
des Wasserstoffs (neben den nachfrageorientierten Strategien und
MafRnahmen, s.u.) primar und aktiv zu adressieren;

- in welchen Bereichen (rdumlich oder auch auf Netzebenen) der Infra-
strukturentwicklung sich No-regret-Handlungsbereiche ergeben.

8. Fur die Infrastrukturentwicklung sollten planungs-, investitions- bzw. regulie-
rungsseitig strategische Entscheidungen vorbereitet und getroffen werden,

- in welchen Bereichen bzw. Regionen jegliche Infrastrukturinvestitionen
(v.a. fur Gaspipelinesysteme) nur unter MaRgabe der Wasserstoff-Rea-
diness (im Sinne einer Passfahigkeit zu einer reinen Wasserstoffversor-
gung) erfolgen dirfen;

- in welchen Bereichen bzw. Regionen Umristungsprozesse (v.a. fur
Pipelinesysteme) geplant und in Gang gesetzt werden sollten;

- in welchen Bereichen bzw. Regionen Neubauprozesse fir reine Was-
serstoffinfrastrukturen (v.a. fur Pipelines und ggf. fir Tankstellen) ge-
plant werden sollten;

- dass die Strategie der Wasserstoffbeimengung fiir den Endverbrauch
infrastrukturseitig wegen der fehlenden sektoralen Ausrichtbarkeit aus-
geschlossen wird und Wasserstoffbeimengungen nur als Ubergangsop-
tion flr den Wasserstofftransport (mit Ausfilterung am Anwendungsort)
zur Anwendung kommen sollte.

Mit Blick auf die Anwendungsbereiche weitgehend klimaneutralen Wasserstoffs und
wasserstoffbasierter Energietrager bzw. Rohstoffe erscheinen die folgenden strategi-
schen Linien als zentral:

9. Fur folgende Sektoren erscheint die zielgerichtete Schaffung von Anwendungs-
anreizen als in jedem Fall geboten:

— Industrieanwendungen (insbesondere Hochtemperatur, Stahlindustrie
und Grundstoffe der Chemieindustrie);

- Dungemittelversorgung (v.a. Uber den Ammoniakpfad der Wasserstoff-
bereitstellung);
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- fur den nicht oder nur teilweise fur die direkte oder batterieelektrische
Elektrifizierung geeigneten Langstrecken-Schwerlastverkehr (z.B. See-
verkehr, Flugverkehr);

- ggf. fur den nicht fur die direkte oder batterieelektrische Elektrifizierung
geeigneten Schienenverkehr.

10. Furfolgende Sektoren erscheinen Anreize fiir die Vorbereitung der Wasserstoff-
anwendung mit relativ hoher Sicherheit als sinnvoll:

- Anlagen der Kraft-Warme-Kopplung und/oder Fern- bzw. Nahwarme,
die voraussichtlich nicht oder nicht vollstandig auf andere emissionsfreie
Warmequellen umgestellt werden kénnen.

11. Fir folgende Sektoren missen schnellstméglich Richtungsentscheidungen ge-
troffen werden, ob und inwieweit bzw. bis zu welchem Anwendungsumfang An-
reize fur die Markteinfihrung von Wasserstoffanwendung sinnvoll oder strate-
gisch kontraproduktiv sein kénnen:

- fur die Niedertemperaturwarme im Gebaudebereich;
- fur den Pkw-Sektor.

Ohne die systematische Aufarbeitung dieser strategischen Dimensionen bzw. Fragen
laufen alle politischen Instrumentierungsansatze Gefahr, Transformationspfade einzu-
schlagen,

« die langfristig zu einer hochpreisigen Energieversorgung fuhren oder
« mit denen ambitionierte Klimaschutzziele nicht erreicht werden kdnnen.

Alle genannten strategischen Fragen kénnen sehr weitgehend unabhangig von der kon-
kreten Instrumentierung behandelt und ggf. entschieden werden. Gerade mit Blick auf
das langfristige Investitionsverhalten, die notwendigen Innovations-Roadmaps sowie die
langfristigen Infrastrukturentscheidungen erscheint es als sinnvoll und geboten, diese
Fragen mit einem in diesem Sinne verstandenen Strategieprozess zu behandeln und zu
entscheiden.

6.2. Instrumentelle Anséatze

Die konkrete Instrumentierung einer Wasserstoff-Strategie vollzieht sich im Spannungs-
feld einer Reihe von unterschiedlichen Dimensionen:

« Die Konsistenz zu den im vorstehenden Kapitel skizzierten strategischen Ent-
scheidungen bzw. Entscheidungsfragen sollte stets gesichert werden. Ohne
eine klare Bearbeitung der strategischen Dimension laufen alle Instrumentie-
rungsansatze Gefahr, sich als nicht wirksam genug zu erweisen oder in proble-
matische Richtungen zu tendieren.

« Mit Blick auf global wirkende Instrumente wie die CO,-Bepreisung macht die
Analyse der Kostensituation der Bereitstellung von Wasserstoff oder wasser-
stoffbasierten Energietragern bzw. Rohstoffen deutlich, dass die erwartbaren
CO,-Preisniveaus bis auf Weiteres nicht ausreichen werden, um die
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ErschlieBung selbst moderater Marktanteile fur Wasserstoff oder wasserstoff-
basierte Energietrager bzw. Rohstoffe zu ermdglichen.

Der lange Innovations- und Investitionsvorlauf (letzterer v.a. flir Wasserstoffauf-
kommen aus dem Ausland), der hohe Infrastruktur-Anpassungsaufwand, die
begrenzten Handlungsfenster fir die transformative Modernisierung langlebiger
Kapitalstocke (v.a. in der Industrie) sowie das schnell zunehmende Ambitions-
niveau der Klimapolitik erfordern bereits kurzfristig mafigebliche technische und
prozessuale Fortschritte in den drei Bereichen Aufkommen, Infrastruktur und
Anwendungen.

Das Aufkommen von Wasserstoff und wasserstoffbasierten Energietragern
bzw. Rohstoffen ist zu erheblichen Teilen mit dem aktiven Management be-
grenzter Ressourcen verbunden und bedarf diesbezliglich sorgfaltiger Planun-
gen, zielgerichteter Anreize und Regulierung (Flachen fur die regenerative
Stromerzeugung im Inland, verfligbare bzw. auch aus der langerfristigen Sicht
nutzbare CO,-Lagerstatten, Infrastrukturen fir den internationalen Transport).

Mit Blick auf die Bedarfsentwicklungen in den unterschiedlichen Anwendungs-
bereichen erfolgt die Bedarfsentwicklung unter erheblichen Unsicherheiten. Fle-
xiblen Ansatzen wird eine groRe Bedeutung zukommen bei gleichzeitig signifi-
kanter Problematik von Lock-in-Effekten.

Mit Blick auf die Sicherung der 6kologischen und nachhaltigkeitsseitigen Integritat und
der Investitionssicherheit fur Hersteller des Aufkommens von Wasserstoff oder wasser-
stoffbasierten Energietragern bzw. Rohstoffen (in den unterschiedlichen Farbvarianten)
ist die frihzeitige Schaffung robuster Zertifizierungssysteme von entscheidender Bedeu-

tung:

Ein robustes Zertifizierungssystem kann zunachst national oder europaisch an-
gewendet werden, sollte jedoch auch mittelfristig auf das internationale Aufkom-
men anwendbar sein. Hier ergibt sich zunachst die Chance, dass ambitionierte
europaische Mitgliedstaaten die Standards setzen. Mit der Umsetzung der de-
legierten Rechtsakte zu Kriterien fir die Anrechnung von aus dem Netz bezo-
genem Strom als erneuerbarer Strom fur die Herstellung strombasierten Brenn-
stoffe (Art. 27(3)) und zur verbindlichen Methode zur Bestimmung der THG-
Emissionen strombasierter Brennstoffe (Art. 28(5)) fur die Zielerflllung im Ver-
kehrssektor im Rahmen der 2018 novellierten Erneuerbaren-Energien-Richtli-
nie der EU (Renewable Energy Directive — RED Il) werden spatestens Ende
2021 EU-weite Rahmenbedingungen fiir die Zertifizierung von Produkten auf
Basis von grinem Wasserstoff erstmalig festgelegt sein. Diese kdnnten nach-
folgend fir alle Anwendungssektoren genutzt werden.

Auf europaischer Ebene sollte darliber hinaus ein Zertifizierungs-Pilotprojekt
entwickelt werden, welches unterschiedlich-farbigen Wasserstoff abdeckt. Hier
gilt es zu unterscheiden zwischen Herkunftsnachweisen und einem Label.

- Die Mitgliedstaaten miissen gemaR der Vorgaben des Art. 19 der RED Il
Systeme fur Herkunftsnachweise fur alle an Endkunden gelieferte Ener-
giearten entwickeln und implementieren. Dies umfasst gemafl der
RED Il unter anderem auch Herkunftsnachweise fir aus erneuerbaren
Energien erzeugten gasformigen Energietragern (einschlieRlich Was-
serstoff), wahrend bisher entsprechend der Vorgaben der bisherigen
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RED die bestehenden Systeme fur Herkunftsnachweise fast ausschlief3-
lich fir Strom aus erneuerbaren Energien anwendbar waren. Solche
Herkunftsnachweise enthalten objektive Informationen u.a. tber Ort und
Zeitraum der Erzeugung und den hierzu eingesetzten erneuerbaren
Energietrager. Optional konnen die Mitgliedstaaten Herkunftsnachweise
auch u.a. fir Gase aus nicht erneuerbaren Energien ausstellen, z.B.
blauen oder turkisen Wasserstoff. Derzeit werden im EU-Projekt
FaStGO notwendige technische und regulatorische Vorgaben zur Stan-
dardisierung und Umsetzung dieser Anforderungen auf europaischer
Ebene im Rahmen des European Energy Certificate Standard (EECS)
und des CEN/CENELEC Standards EN16325 erarbeitet.?® Die anschlie-
Rende Ausweitung eines solchen Systems flir Herkunftsnachweise auf
aullereuropaische Lander ist technisch grundsatzlich moglich. Gemaf
der Vorgaben von Artikel 19(11) der RED Il kbnnen Herkunftsnachweise
aus Drittlandern allerdings nur innerhalb der EU anerkannt werden,
wenn die Union mit diesem Drittland ein Abkommen Uber die gegensei-
tige Anerkennung von Herkunftsnachweisen abgeschlossen hat, und
Energie direkt ein- oder ausgefiihrt wird.

- In einem Label kdnnen weitergehende Kriterien in Form von Mindestan-
forderungen hinsichtlich der Nachhaltigkeit und des Beitrags zum Aus-
bau der erneuerbaren Energien integriert und fir die Nachfrager von
gasférmigen Produkten im Energiemarkt operationalisiert werden. Die
Europédische Kommission erarbeitet gemal der Anforderung aus
Art 19(13) der RED Il derzeit Moglichkeiten zur Einfiihrung eines unions-
weiten Okolabels, um die Nutzung von erneuerbarer Energie aus neuen
Anlagen zu férdern. Ein solches Label kdnnte auch Gase umfassen.

Gerade mit Blick auf Importe von Wasserstoff aus dem Bereich aul3erhalb der
EU ist es weiterhin empfehlenswert, die 0.g. nationalen bzw. europaischen An-
satze hier in Pilotprojekten auf ihre Tragfahigkeit auch im gréReren Rahmen zu
prufen.

Um eine Differenzierung zwischen Mengen an Wasserstoff zu ermoglichen, die
mit verschiedenen Verfahren aus unterschiedlichen fossilen oder erneuerbaren
Quellen erzeugt wurden, werden die Herkunftsnachweise eine zentrale Rolle
spielen. Damit sowohl staatliche Politikinstrumente wie auch die Nachfrager von
Gas im Energiemarkt gezielt auf Wasserstoff mit bestimmten vorteilhaften Ei-
genschaften fokussiert werden kdénnen, missen die Herkunftsnachweise alle
hierflr relevanten Informationen enthalten. Dies umfasst auch die Informatio-
nen, die zur Uberprifung angemessener Nachhaltigkeitskriterien erforderlich
sind. Dabei sollten die folgenden Bereiche berticksichtigt werden:

- Strombezug aus zusatzlichen erneuerbaren Energien: Art. 19 der RED I
sieht vor, dass Herkunftsnachweise fir erneuerbaren Strom u.a. das Da-
tum der Inbetriebnahme der Erzeugungsanlage und Informationen Gber
evtl. genutzte staatliche Forderungen enthalten missen. Herkunftsnach-
weise flr aus Strom erzeugten Wasserstoff sollten diese Informationen
aus den Nachweisen flr den eingesetzten Strom Gbernehmen;

29 Siehe hierzu die Projektwebsite https:/www.aib-net.org/news-events/aib-projects-and-consulta-
tions/fastgo.
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- Systemintegration: in Bezug auf das Netz sollten Netzengpéasse nicht
verscharft werden und die effiziente Integration der Elektrolyse in das
zuklnftig hochflexible Stromsystem durch eine an die Einspeisung aus
Anlagen der regenerativen Stromerzeugung angepasste Fahrweise er-
maoglicht werden);

- Integritat mit Dekarbonisierungspfaden in den Lieferlandern.

Fur den Einsatz von Wasserstoff im Verkehrssektor werden zudem die soge-
nannten ,Nachhaltigkeitszertifikate“ gemaf Art. 30 der RED Il relevant sein. In
diesen Zertifikaten missen u.a. Informationen zu den Treibhausgasemissionen
enthalten sein, die der Herstellung (und ggf. dem Transport) des betreffenden
Energietragers zuzuordnen sind, damit auf dieser Basis die Anforderung des
Art. 25 (2) einer Treibhausgasminderung durch erneuerbare Kraftstoffe von
mindestens 70 % verifiziert werden kann. Die ,Nachhaltigkeitszertifikate® sollen
gleichermal3en fur innerhalb der EU hergestellte und importierte Kraftstoffe ver-
wendet werden. Bisher ist noch offen, ob diese ,Nachhaltigkeitszertifikate an
die Herkunftsnachweise fir gasférmige Kraftstoffe gekoppelt werden sollen o-
der ob beide Arten von Nachweisen zwischen den Marktakteuren unabhangig
voneinander Ubertragen werden kénnen. Auch viele weitere Ausgestaltungsfra-
gen sind noch ungeklart:

- Anforderungen an den Strombezug sowie die Betriebsweise und Loka-
lisierung von Produktionsanlagen von griinem Wasserstoff und sonsti-
gen Folgeprodukten (siehe Art. 27(3) und Erwagungsgrund 90 der RED

I1);

- Integritat mit bestehenden COz-Minderungsinstrumenten fiir CO.-Ab-
scheidung und -Nutzung (Carbon Capture and Use - CCU);

- Anforderungen an die Nutzung von CO: in der Produktion synthetischer
Kohlenwasserstoffe lber eine ,Nachhaltigkeitszertifizierung®, Art. 28(5)
der RED II bietet mit dem bis zu Ende des Jahres 2021 zu erfolgendem
Rechtsakt flr Definition einer Berechnungsmethodik der THG-Emissio-
nen flir strombasierte Kraftstoffe (inkl. Wasserstoff) im Verkehrssektor
die Maglichkeit, Kriterien fur eine nachhaltige Nutzung von CO; zu etab-
lieren.

Mit Blick auf Demonstrations- und Technologieskalierungsvorhaben im Bereich des Auf-
kommens von Wasserstoff und wasserstoffbasierter Energietrager bzw. Rohstoffe er-
scheinen folgende Instrumentierungsansatze als sinnvoll:

Die rein technische Erprobung und 6konomische Analyse unterschiedlicher Op-
tionen flr das Aufkommen an Wasserstoff oder wasserstoffbasierten Energie-
tragern bzw. Rohstoffen sollte mit Blick auf die Vielfalt der Optionen in mdglichst
grolRer Breite erfolgen.

Auf ambitionierte Technologieskalierung ausgerichtete Projekte der inlandi-
schen Wasserstoffbereitstellung sollten entlang folgender Grundprinzipien an-
gereizt werden:

- Soweit die Senkung der Stromkosten notwendig ist, sollte sich diese auf
die Strompreiselemente beziehen, die langerfristig entfallen kdénnten
(also alle Steuern, Abgaben und Umlagen, die Uber die perspektivische
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Selbstfinanzierung des Systems hinausgehen). Dies bedeutet auch,
dass z.B. die Vollkosten der zusatzlichen erneuerbaren Stromerzeu-
gung fir den Strombedarf der Wasserstoff-Produktionsanlagen weiter-
hin von deren Betreibern getragen werden sollten. Ebenso ist eine pau-
schale Befreiung von Netznutzungsentgelten fur Anlagen, die Strom
Uber das Netz beziehen bzw. nicht unmittelbar an Wasserstoff-Erzeu-
gungsstandorten lokalisiert werden und/oder das Netz nicht in Anspruch
nehmen, kein wirklich zielfiihrender Ansatz. Zugleich sollte diese verur-
sachergerechte Kostenzuordnung bei der Ausgestaltung der Férder-
malinahmen fir die Herstellung von Wasserstoff oder wasserstoffba-
sierten Energietragern bzw. Rohstoffen beriicksichtigt werden.

Um mdglichst grolRe Kostensenkungen/Technologieentwicklung im Be-
reich der Elektrolyse und der CO2-Abtrennung aus der Luft (DAC) zu
erzielen, sollten Elektrolyse- und DAC-Kapazitaten grundsatzlich ausge-
schrieben und damit allen potenziellen Marktteilnehmern verfiigbar ge-
macht werden. Die Errichtung von Elektrolyseanlagen durch Infrastruk-
turbetreiber und die Umlage der Investitionskosten auf die Strom- oder
Gas-Netznutzungsentgelte (und damit die Sozialisierung der Investiti-
onskosten uber den regulierten Monopolbereich des Energiesystems)
ist nicht zukunftsfahig, da ein solcher, letztlich extrem selektiver Soziali-
sierungsansatz einerseits ordnungspolitisch fragwiirdig ist und anderer-
seits die Kostensenkungspotenziale durch starker wettbewerblich aus-
gerichtete Ansatze besser ausgeschopft werden kénnten.

« Auf Demonstration und Skalierung von Technologien ausgerichtete Projekte
der auslandischen Wasserstoffbereitstellung sollten folgendermafien entwickelt
werden:

Schaffung von Pilotprojekten flir Erzeugungspartnerschaften im Bereich
Wasserstoff oder wasserstoffbasierter Energietrager bzw. Rohstoffe, um
einerseits die Technologieskalierung und andererseits Erfahrungen mit
internationalen Projekten voranzutreiben (unter Maligabe zielfihrender
Zertifizierungsverfahren);

Etablierung eines klaren deutschen und/oder europaischen Ziels fir den
Import von Wasserstoff fir 2030 und 2040, um ein gewisses Mal} an
Investorenvertrauen zu schaffen;

Schaffung eines multilateralen regulativen Rahmens, in dem Investiti-
onssicherheit flr Projekte der Herstellung von Wasserstoff oder wasser-
stoffbasierter Energietrager oder Rohstoffe hergestellt werden kann
(evtl. nach dem Vorbild oder den Grundprinzipien der Energiecharta);

Schaffung eines Innovations-Anreizprogramms fiir die Schaffung neuer
oder Anpassung bestehender Infrastrukturen zum internationalen Lang-
streckentransport von Wasserstoff;

Schaffung eines regulativen Rahmens, der den Abtransport und die Ab-
lagerung von CO. aus der Wasserstoffproduktion mittels Dampfrefor-
mierung (blauer Wasserstoff) ermoéglicht;
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- umfassende Untersuchung des Vermarktungspotenzials bzw. der Ent-
sorgungsoptionen fur festen Kohlenstoff (aus der Wasserstoffproduktion
mittels Pyrolyse).

Im Bereich der inldndischen Infrastrukturen fir Wasserstoff erscheinen folgende Instru-
mentierungsansatze als sinnvoll:

Erstellung eines langfristig ausgerichteten Netzentwicklungsplans Wasserstoff
in Zusammenhang mit den Netzentwicklungsplanen Gas und Strom;

Ausweisung von Wasserstoffnetz-Entwicklungsregionen, in denen jegliche In-
vestitionen in Erdgastransport und Hochdruck-Verteilnetze nur unter Maligabe
der umfassend nachgewiesenen Hydrogen-Readiness (im Sinne einer Passfa-
higkeit zu einer reinen Wasserstoffversorgung) genehmigungsfahig sind;

Beschrankung des Aufbaus von aus offentlichen Mitteln geférderten Wasser-
stoff-Tankstellen auf das Autobahnnetz mit der Zielgruppe des Langstrecken-
Guterverkehrs.

Mit Blick auf die verschiedenen Anwendungssektoren erscheinen — ungeachtet der noch
auszuarbeitenden Ansatze fir mogliche Vorzugssektoren im Bereich der Anwendung
von Wasserstoff — zunachst die folgenden Ansatze als zielfUhrend:

Investitionskostenzuschisse fiir die Errichtung von Anlagen zur Wasserstoff-
nutzung im Bereich der Industrie;

Produktionspramien (Carbon Contracts for Difference — CCfDs) fur die Herstel-
lung von weitgehend emissionsfreiem Wasserstoff fir die Produktion von
Grundstoffen sowie ggf. auch direkt fir die Herstellung von Grundstoffen auf
Basis von weitgehend emissionsfreiem Wasserstoff;

Finanzierung der Errichtung von neuen Erdgas-KWK-Anlagen im Rahmen des
Kraft-Warme-Kopplungsgesetzes (KWKG) nur unter der MaRgabe von Hydro-
gen-Readiness (im Sinne einer Passfahigkeit zu einer reinen Wasserstoffver-
sorgung);

Implementierung eines Anreizes flr den Einsatz synthetischer Flugtreibstoffe
Uber oder analog zur Umsetzung der RED II.
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8. Anhange

8.1. Anhang 1: Ergebnisse der Kostenanalysen fir grinen Wasserstoff

Abbildung Al- 1. H.-Bereitstellungskosten in Abh&ngigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, ohne Transportkosten, 2020
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Abbildung A1- 2:

H.-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Kontinuitat®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2030
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Abbildung Al- 3: Hs-Bereitstellungskosten in Abhé&ngigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Durchbruch®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2030
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Abbildung A1l- 4:

H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Kontinuitat®,
WACC 15%, ohne Transportkosten, 2030
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Abbildung Al-5:

H2-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Durchbruch®,
WACC 15%, ohne Transportkosten, 2030
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Abbildung A1l- 6:

H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Kontinuitat®,
WACC 5%, Transportkosten 0,75 €/kg, 2030
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Abbildung Al1-7:

H2-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Kontinuitat",
WACC 5%, Transportkosten 1,50 €/kg, 2030
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Abbildung Al1- 8: H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Kontinuitat®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2050
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Abbildung A1- 9. H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Durchbruch®,
WACC 5%, ohne Transportkosten, 2050
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Abbildung A1- 10: H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Kontinuitat®,
WACC 15%, ohne Transportkosten, 2050
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Abbildung Al- 11: H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Durchbruch®,
WACC 15%, ohne Transportkosten, 2050
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Abbildung Al- 12: H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten

und Anlagenauslastung, Investkostenvariante ,, Kontinuitat®,
WACC 5%, Transportkosten 0,50 €/kg, 2050
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Abbildung Al- 13: H2-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Stromkosten
und Anlagenauslastung, Investkostenvariante , Kontinuitat",
WACC 5%, Transportkosten 1,00 €/kg, 2050
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8.2.  Anhang 2: Ergebnisse der Kostenanalysen fur blauen Wasserstoff

Abbildung A2-1: H:-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Erdgas- und
CO,-Kosten, Investitionskosten- und COz-Ablagerungsvari-
ante ,Referenz", WACC 5%, ohne Transportkosten
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Abbildung A2- 2:

H.-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Erdgas- und

CO2-Kosten, Investkostenvariante ,Hoch*, CO;-Entsorgungs-
variante ,Referenz*, WACC 5%, ohne Transportkosten
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Abbildung A2- 3:

H.-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Erdgas- und

CO,-Kosten, Investkostenvariante , Referenz*, CO»-Entsor-
gungsvariante ,Hoch”, WACC 5%, ohne Transportkosten
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Abbildung A2- 4:

H.-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Erdgas- und
CO2-Kosten, Investitionskosten- und COz-Entsorgungsvari-
ante ,Hoch", WACC 5%, ohne Transportkosten
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Abbildung A2-5:

H.-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Erdgas- und
COz-Kosten, Investitionskosten- und CO;-Entsorgungsvari-
ante , Referenz", WACC 15%, ohne Transportkosten
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Abbildung A2- 6:

H.-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Erdgas- und
CO.,-Kosten, Investitionskosten- und COz-Entsorgungsvari-
ante , Referenz", WACC 5%, Transportkosten 0,75 €/kg
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Abbildung A2-7:

H.-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Erdgas- und
CO,-Kosten, Investitionskosten- und CO2-Entsorgungsvari-
ante , Referenz", WACC 5%, Transportkosten 1,50 €/kg
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Anhang 3: Ergebnisse der Kostenanalysen fiir synthetische Flius-
sigbrennstoffe sowie synthetisches Methan

Abbildung A3- 1:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, ohne Transportkosten,
WACC 5%, 2020
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Abbildung A3- 2:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2030
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Abbildung A3- 3:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch“, ohne Transportkosten, WACC 5%, 2030
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Abbildung A3- 4:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 2 € MWh, WACC 5%, 2030
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Abbildung A3- 5:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 2 € MWh, WACC 15%, 2030
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Abbildung A3- 6:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch®, Transportkosten 2 €/ MWh, WACC 15%, 2030
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Abbildung A3- 7:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2050
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Abbildung A3- 8:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch“, ohne Transportkosten, WACC 5%, 2050
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Abbildung A3- 9:

PtL-Bereitstellungskosten in Abhéangigkeit von Kosten fir
Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 2 € MWh, WACC 5%, 2050
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Abbildung A3- 10: PtL-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Kosten fur

Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 2 € MWh, WACC 15%, 2050
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Abbildung A3- 11: PtL-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Kosten fur

Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch®, Transportkosten 2 €/ MWh, WACC 15%, 2050
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Abbildung A3- 12: SynCHs-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Kosten fur

Wasserstoff und COz-Bereitstellung, ohne Transportkosten,
WACC 5%, 2020
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Abbildung A3- 13: SynCHas-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Kosten fir

Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2030
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Abbildung A3- 14: SynCHs-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Kosten fur

Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch“, ohne Transportkosten, WACC 5%, 2030
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Abbildung A3- 15: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten
fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 4 € MWh, WACC 5%, 2030
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Abbildung A3- 16: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten
fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 12 €/ MWh, WACC 5%, 2030
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Abbildung A3- 17: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten
fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 4 € MWh, WACC 15%, 2030
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Abbildung A3- 18: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten
fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 12 €/ MWh, WACC 15%, 2030
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Abbildung A3- 19: SynCHas--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten
fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch®, Transportkosten 4 €/ MWh, WACC 15%, 2030
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Abbildung A3- 20: SynCHas--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten
fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch®, Transportkosten 12 €/ MWh, WACC 15%, 2030
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Abbildung A3- 21: SynCHs-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Kosten fur

Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", ohne Transportkosten, WACC 5%, 2050
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Abbildung A3- 22: SynCHs-Bereitstellungskosten in Abhangigkeit von Kosten fur

Wasserstoff und COz-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch“, ohne Transportkosten, WACC 5%, 2050
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Abbildung A3- 23: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten

fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 4 € MWh, WACC 5%, 2050
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Abbildung A3- 24: SynCHs--Bereitstellungskosten in Abh&angigkeit von Kosten

fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 12 €/ MWh, WACC 5%, 2050
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Abbildung A3- 25: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten

fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 4 € MWh, WACC 15%, 2050

# | 60 =200 EUR CO, |

=100 EUR/tCO,

| 50

>350 EURL CO,

CO, supply costs [€/1]
0 [ 25 [ 50 [ 75 [ 100 125 150 175 200 225 250 275 300 325

Hydrogen costs [EUR/MWh(NCV)]

20
30
40
50
60
70
80
920
100
110
120
130
140

Wasserstoff und wasserstoffbasierte Energietrager bzw. Rohstoffe

46 51 56 61 20
58 63 68 30

70 40
50
60
70
80
920
100
110
120
130
140

Hydrogen costs [EUR/MWh(NCV)]

I CO, supply costs [€/1]

Quelle: Oko-Institut

Abbildung A3- 26: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten

fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Kontinuitat", Transportkosten 12 €/ MWh, WACC 15%, 2050
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Abbildung A3- 27: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten

fur Wasserstoff und CO;-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch®, Transportkosten 4 €/ MWh, WACC 15%, 2050
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Abbildung A3- 28: SynCHa--Bereitstellungskosten in Abhéngigkeit von Kosten
fur Wasserstoff und CO»-Bereitstellung, Investkostenvariante
»Durchbruch®, Transportkosten 12 € MWh, WACC 15%, 2050
# | 60 =200 EUR CO, |
=100 EURLCO,
| 50 > 350 EURI CO,
CO, supply costs [€/1]
0 [ 25 [ 50 [ 75 100 125 150 175 200 225 250 275 300 325
20 46 51 56 61 66 20
30 58 63 68 30
_ | 40 70 40 | _
N =
2| 50 50 |2
£ |60 60 | £
s s
@ | 70 70 | @
=) )
% 80 80 %
2o o |3
g | 100 100| §
[e] [e]
5 | 110 10| 5,
I T
120 120
130 130
140 140
0 25 50 75 100 125 150 175 | 200 225 | 250 | 275 300 325
I CO, supply costs [€/1]

Quelle: Oko-Institut

145



