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EXECUTIVE SUMMARY

1. Wasserstoff entwickelt sich zu einer globalen Wachstumsbranche. Zahlreiche GroBprojekte stehen
in Europa vor dem Start. Industrie- und energiepolitische Weichenstellungen stehen an.

2. Zwei neue Technologiepfade stehen zur Auswahl, um Wasserstoff emissionsarm herzustellen:

e Blauer Wasserstoff: Verwendet wie bisher Erdgas und soll mit CCS, also der Abscheidung und
Endlagerung von CO>, die Emissionen verringern.

e Griner Wasserstoff: Elektrolyseure setzen Grinstrom ein, um Wasserstoff ohne Emissionen zu pro-
duzieren.

3. Klimapolitisch entscheidend ist die nach wie vor hohe Emissionsbelastung durch Blauen
Wasserstoff. Schon bevor Erdgas die Wasserstoffanlage erreicht (Vorkettenemissionen) sind rund
25% der Gesamtemissionen von Erdgas entstanden. Auch bei der Wasserstoffproduktion entstehen
trotz CCS erhebliche zusatzliche Emissionen.

4. Blauer Wasserstoff kann daher nur teilweise dekarbonisiert werden. Selbst bei modernen Anlagen
entstehen im Durchschnitt 143 gCO2/kWh; bei Nachristungen sind es sogar 218 gCO2/kWh. Blauer
Wasserstoff ist aus diesem Grund kein geeignetes Instrument, um die deutschen Klimaziele fir
2050 zu erreichen.

5. Griiner Wasserstoff, der mit Windstrom erzeugt wird, kann mit Emissionen von lediglich 26 gCO2/
kWh bereitgestellt werden. Allerdings: Beim aktuellen Strommix lagen die Emissionen von Wasser-
stoff-Elektrolyse bei 691 gCO/kWh. Elektrolyseure sind daher auf den massiven Ausbau von Solar-
und Windkraftanlagen angewiesen.

6. Blauer Wasserstoff hat im Moment klare Kostenvorteile gegentiber Griinem Wasserstoff. Die Pro-

duktion kostet im Durchschnitt 6,3 ct/kWh H,, wahrend Griner Wasserstoff mit durchschnittlich 16,5

ct/kWh H, mehr als doppelt so teuer ist. Allerdings weisen Projekte fur Blauen Wasserstoff diverse

Risiken auf:

e Kostenrisiken: Erdgaspreise, CO2-Preise und CCS-Preise sind langfristig kaum kalkulierbar.

e Projektrisiken: Der Aufbau einer landesweiten CO»-Infrastruktur wird auf Widerstand stol3en.

e Kapazitatsrisiken: CCS ist nur eine Ubergangslésung, da die Speichermdglichkeiten fir CO; be-
grenzt sind. Hochwertige Endlagerstatten waren schon nach wenigen Jahrzehnten erschopft.

7. Die Kostenliicke zwischen Griinem und Blauem Wasserstoff wird schnell schrumpfen. Dazu tragt
insbesondere der erwartete Preissturz fiir Elektroyseure von derzeit 1000 €/kW auf 200 €/kW Pro-
duktionskapazitat bei. Eine schrittweise Angleichung der Kosten zwischen Blauem und Grinem Was-
serstoff scheint schon ab 2030 wahrscheinlich. Im Jahr 2050 dirfte Griner Wasserstoff mit 6-9 ct/
kWh den Blauen Wasserstoff (8,4 ct/kWh) an vielen Standorten tberfligelt haben.

8. Der Import von Wasserstoff, z.B. aus Nordafrika oder vom Persischen Golf, bringt aus heutiger
Sicht weder Kostenvorteile noch Preisvorteile und ist mit zusatzlichen Risken verbunden.
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ERGEBNISSE DER STUDIE

1. WASSERSTOFF - RELEVANZ UND
WEICHENSTELLUNGEN

Das Projekt der deutschen Energiewende steht
erneut vor wichtigen politischen Weichenstel-
lungen. Welche Technologiepfade der Wasser-
stoffwirtschaft sollen favorisiert und unterstttzt
werden? Soll Wasserstoff wie bisher mit Erdgas
produziert, aber durch CCS dekarbonisiert wer-
den? Das ware der Weg des Blauen Wasser-
stoffs. Oder soll mit Grinstrom in Elektrolyseu-
ren emissionsfreier Griiner Wasserstoff her-
gestellt werden?

Die folgende Kurzstudie liefert zu diesem
Thema aktuelle Informationen und Argumente.
Sie stltzt sich dabei auf eine Auswertung der
internationalen und deutschen Fachliteratur. In
diesem Ergebniskapitel werden die wichtigsten
Erkenntnisse zusammengetragen. Detaillierte
Ausfiihrungen und Quellen befinden sich in
den Hauptkapiteln, auf die jeweils verwiesen
wird. Ein kurzes Glossar der Fachbegriffe er-
leichtert den Einstieg.

Warum ist das Thema Wasserstoff Uberhaupt
relevant? Wasserstoff kénnte der Schlissel zu
Sektoren werden, die hohe Temperaturen oder
eine hohe Energiedichte bendtigen und die sich
mit Strom bislang Uberhaupt nicht oder nur zu
sehr hohen Kosten dekarbonisieren lassen.
Gleichzeitig bietet sich Wasserstoff als leis-
tungsfahiger Stromspeicher an, der Uberschis-
sige Wind- oder Solarstrommengen Uber lange
Zeitraume zwischenspeichern oder direkt dem

Erdgasnetz zur Verfigung stellen kann. Wasser-
stoff soll also den Hauptweg der Dekarbonisie-
rung, die Elektrifizierung, wo immer nétig er-
ganzen.

Wasserstoff ist seit einigen Jahren energie- und
industriepolitisch im Aufwind. Zahlreiche Grol3-
projekte stehen vor dem Start oder werden be-
reits realisiert. In Europa sind besonders
Deutschland, die Niederlande und GroBbritan-
nien aktiv geworden (vgl. Kap.1.5).

Beratungsinstitute wie Wood Mackenzie und
BNEF erwarten einen steilen Marktaufschwung
fir die Elektrolyse-Branche weltweit und eine
Verzehnfachung der Produktionskapazitaten in
den kommenden Jahren (vgl. Kap.1.4). Auch
bei Blauem Wasserstoff tut sich mehr denn je:
Allein in den letzten Monaten gab es in West-
europa eine ganze Reihe von Anklindigungen
flr groBe Wasserstoffprojekte.

2. STARKES WACHSTUM UND HOHE
EMISSIONEN (VGL. KAP.1.2 UND 1.3)

Wasserstoff ist schon heute ein wichtiges Ele-
ment der globalen Energie- und Industrieland-
schaft. Jahrlich werden 70 Mio. Tonnen in rei-
ner Form verbraucht, weitere 45 Mio. Tonnen
in Gasgemischen. Die Nachfrage wachst stan-
dig und hat sich seit 1990 verdoppelt. Etwa 2%
des globalen Primarenergieangebots wandern
dafir in die Herstellung von Wasserstoff. Davon
entfallen drei Viertel auf Erdgas (205 Mrd. Ku-
bikmeter).
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Der Einsatz von Erdgas und Kohle sorgt dafur,
dass die Wasserstoffproduktion enorme Emis-
sionen freisetzt: 830 Mio. Tonnen CO> jahrlich
allein fur die 70 Mio. Tonnen reinen \Wasser-
stoffs. Wenn Erdgas eingesetzt wird, entstehen
10 Tonnen CO; fir jede Tonne Wasserstoff;
beim Einsatz von Kohle sind es sogar 19 Ton-
nen.

Bislang werden nur 0,7% des Wasserstoffs
emissionsfrei hergestellt. Eine Dekarbonisierung
von Wasserstoff kann also einen wichtigen Bei-
trag zum Klimaschutz leisten.

In den kommenden Jahren wird die Nachfrage
nach Wasserstoff voraussichtlich stark steigen.
Die zahlreichen Herausforderungen der Sekto-
renkopplung oder auch die wachsende Zahl
von Brennstoffzellenfahrzeugen werden dafir
sorgen, dass emissionsarme Wasserstofftechno-
logien immer mehr an Bedeutung gewinnen.

3. GRAU BLAU GRUN - DIE FARBEN-
LEHRE DES WASSERSTOFFS (VGL.
KAP.1.1)

Fur die Wasserstoffproduktion steht eine Viel-
falt von technischen Alternativen zur Verfi-
gung. FUr den europaischen Kontext sind drei
Varianten wichtig:

a. Grauer Wasserstoff ist die heute dominie-
rende Technik. Im Standardverfahren der
Dampfreformierung (SMR) wird durch den Ein-
satz von Erdgas Wasserstoff erzeugt. Es ist ak-
tuell das kostenginstigste Verfahren, aber da-
bei werden groBe Mengen CO; frei.

b. Blauer Wasserstoff, das Hauptthema die-
ser Kurzstudie, nutzt die vorhandenen Anlagen
des Grauen Wasserstoffs, aber scheidet das im
Produktionsprozess entstehende CO; zum
groBten Teil ab und lagert es unterirdisch ein
(CCS Carbon Capture und Storage).
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c. Griiner Wasserstoff zielt auf die vollstandi-
ge Dekarbonisierung der Wasserstoffprodukti-
on. In Elektrolyseuren wird Strom eingesetzt,
um Wasser in seine Bestandteile Wasserstoff
und Sauerstoff zu zerlegen. Der Prozess setzt
kein CO; frei, wenn der Strom emissionsfrei
produziert wurde. Das erfordert beim heutigen
Strommix eine flexible Fahrweise.

4. BLAUER WASSERSTOFF: DIE VER-
FAHREN (VGL. KAP.2.1)

Fur die Produktion von Blauem Wasserstoff gibt
es unterschiedliche Verfahren. Im deutschen
Kontext ist nur der Erdgaspfad mit zwei Varian-
ten von Bedeutung:

e SMR: Dampfreforming mit Erdgas (Steam
Methane Reforming). Es ist das mit Abstand
haufigste Verfahren zur Herstellung von
Wasserstoff weltweit.

e ATR: Autothermal Reforming. Ein aufwendi-
geres Verfahren, das im Zusammenhang mit
CCS Vorteile hat.

Der Energieverlust ist bei beiden Produktionen
relativ hoch, denn es gehen 20-35% der Ener-
gie bei der Produktion verloren. Hinzu kommen
die Energieverluste fur die aufwendige Bereit-
stellung von Erdgas.

Olraffinerien verfiigen in der Regel tiber groBe
SMR-Anlagen zur Herstellung von Wasserstoff.
Dort entsteht ein hochkonzentrierter CO»-
Strom, der mit vergleichsweise geringem Auf-
wand abgeschieden werden kann.

Der Trend geht dennoch Richtung ATR. Zu-
sammen mit CCS verspricht ATR, héhere CO»-
Abscheidungsraten als SMR zu erreichen. ATR
mit CCS soll daher in geplanten GroBprojekten
in GroBbritannien und Rotterdam zum Einsatz
kommen. Der Praxistest steht allerdings noch
aus.

GREENPEACE ENERGY EG 5



Auch die Methanpyrolyse (Methane Splitting)
wird diskutiert. Die Projekte sind noch in der
Pilotphase. Hier wird Erdgas in einem Hoch-
temperaturreaktor in Wasserstoff (“Turkiser
Wasserstoff”) und Kohlenstoff zerlegt. CO;
wird im Produktionsprozess nicht frei, aber da-
fir ist die Energieeffizienz geringer und die
Prozesse sind weniger ausgereift.

S. BLAUER WASSERSTOFF: KOSTEN
UND INVESTITIONSRISIKEN (VGL.
KAP.2.2-2.4)

Die Kosten von SMR-Verfahren héngen in erster
Linie von den Gaspreisen und den Investitions-
kosten ab. Bei Blauem Wasserstoff kommen die
CCS-Kosten hinzu, bei Grauem Wasserstoff die
COz-Abgaben.

Im europdischen Durchschnitt werden die Kos-
ten auf 4,5 ct je kWh Wasserstoff (1,5 €/kgH>)!
ohne CCS (Grauer Wasserstoff) und 6,3 ct/kWh
(2,1 €/kgHz) mit CCS (Blauer Wasserstoff) ge-
schatzt. Fur Blauen Wasserstoff ist die Datenla-
ge allerdings durftig, da es nur wenige Projekte
weltweit gibt.

Hohe CO»-Preise wirden Blauen Wasserstoff
gegeniber Grauem Wasserstoff attraktiver ma-
chen. Ein CO»-Preis von 100 €/t verteuert die
gangigen SMR-Verfahren um etwa 2,7 ct/kWh
Wasserstoff.

Die COz-Vermeidungskosten von Blauem Was-
serstoff werden in einer groBen Spannbreite
von 50-100 €/t gesehen. Im Durchschnitt er-
hoht CCS die Produktionskosten um 30-50%,
wenn hohe Abscheidungsraten von 90% er-
reicht werden sollen. Machbarkeitsstudien deu-
ten auch bei Megaprojekten auf hohe CO»-
Vermeidungskosten, so z.B. 86-146 $/t fur Por-
thos/H-Vision (Rotterdam).

T Zur Umrechnung: Ein Preis von 1 €/kgH; entspricht
3 ct/kWh (Heizwert Hy)
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Ein Investitionsrisiko von Blauem Wasserstoff
stellen die Erdgaspreise dar. Sie schwankten in
den letzten sieben Jahren zwischen 1,5 und 3,0
ct/kWh im Jahresdurchschnitt und sind langfris-
tig kaum prognostizierbar. Zusatzliche Risiken
fir Blauen Wasserstoff sind die Abgaben fir
CO; und die Preise (nicht Kosten) ftr CCS:

a. Auch moderne Verfahren erzeugen zum Teil
erhebliche Restemissionen, die CO,-Kosten er-
zeugen.

b. Da Erdgas schon bei Produktion und Trans-
port hohe THG-Emissionen verursacht (vgl. un-
ten), kénnten Carbon Import Taxes in Zukunft
ein zusatzliches Kostenrisiko darstellen.

. Bei steigenden CO;-Preisen werden die Be-
treiber groBer CO,-Lagerstatten ihre Preise an-
heben, da die Kunden ansonsten nur die Wahl
zwischen hohen CO;-Abgaben und Produkti-
onseinschrankungen hatten.

Hinzu kommen Risiken durch die Synchronisie-
rung der gesamten Wertschdpfungskette von
der Erdgasversorgung Uber die Wasserstoffan-
lage bis zum Transport von CO; und zur Spei-
cherung von CO;.

Insbesondere in Deutschland kénnten Endla-
gerstatten fir CO2 oder neue CO»-Pipelines auf
lokalen Widerstand stoBen. Eine Alternative
ware der Bau der Wasserstoffanlagen direkt an
der Kiste. Doch in diesem Fall musste der pro-
duzierte Wasserstoff Uber gréBere Distanzen ins
Binnenland beférdert werden, was ebenfalls
erhebliche Kosten und den Bau neuer Infra-
strukturen impliziert.

Der Aufbau einer landesweiten Infrastruktur fur
Blauen Wasserstoff wlrde viele Jahre in An-
spruch nehmen. Bis dahin kénnten jedoch Al-
ternativen wie Griner Wasserstoff bereits kos-
tengUnstiger sein und aus Investorensicht ein
Ubersichtlicheres Risikoprofil aufweisen. Doch
dann ware dieser Pfad durch die bereits beste-
henden Anlagen fir Blauen Wasserstoff blo-
ckiert.



6. GRUNER WASSERSTOFF: DIE VER-
FAHREN (VGL. KAP.2.5)

Gruner Wasserstoff wird durch Wasser-Elektro-
lyse aus Grlnstrom hergestellt. Dabei wird
Wasser mit Hilfe von Strom in seine Bestandtei-
le Wasserstoff (H2) und Sauerstoff (O2) zerlegt.
Die Herstellung von Grinem Wasserstoff ist
emissionsfrei, wenn der daftr bendtigte Strom
emissionsfrei produziert wurde.

Die Elektrolyseure haben derzeit die Wahl zwi-
schen zwei Hauptverfahren:

e AEL (Alkalische Elektrolyse). Sie ist ein oft
erprobtes und kommerziell eingesetztes Ver-
fahren. Es wurde schon in den 1920er Jahren
im groBen Mafstab genutzt.

e PEM (Proton Exchange Membrane Electroly-
sis). PEM gilt als besser skalierbar und flexi-
bler. Dafur waren die Kosten in der Vergan-
genheit merklich héher. Aber der Abstand
zur alkalischen Elektrolyse schrumpft rasch.
Daher gibt es gerade in Europa einen Trend,
verstarkt PEM einzusetzen. Die GroBe der
projektierten Anlagen wachst derzeit rasch
von 1 MW bis auf 100 MW.

GegenUber den groBen und relativ unflexiblen
SMR/ATM-Verfahren fur Blauen Wasserstoff
gelten Elektrolyseure als flexibler. Sie kdnnten
daher dezentral platziert werden, etwa in der
Nahe von Offshore-Windparks.

Ohne eine emissionsarme Stromversorgung
bringt Elektrolyse-Wasserstoff jedoch keine
Klimavorteile. Elektrolyseure sind daher auf den
massiven Ausbau von Solar- und Windkraftan-
lagen angewiesen, wenn sie einen relevanten
Beitrag zur Energiewende liefern sollen. Beim
aktuellen Strommix ware Elektrolyse-Wasser-
stoff sogar klimaschadlicher als Grauer Wasser-
stoff.
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7. KOSTENVERGLEICH: GRUNER VS
BLAUER WASSERSTOFF (VGL. KAP.
2.6 UND 2.7)

Grlner Wasserstoff ist im Moment in Westeu-
ropa mit 15-18 ct/kWh (5-6 €/kgH>) doppelt so
teuer wie Blauer Wasserstoff und etwa dreimal
teurer als Grauer Wasserstoff (also ohne CCS).
Das sind allerdings nur Durchschnittswerte, die
im Einzelfall deutlich abweichen kénnen.

Nur in China kann Griner Wasserstoff schon
heute in manchen Provinzen zu vergleichbaren
Kosten wie Blauer Wasserstoff produziert wer-
den. Die Kostentrends verbessern die Marktpo-
sition des Grinen Wasserstoffs allerdings auch
in Europa. Praktisch alle Marktexperten rechnen
damit, dass die Investitionskosten fur Elektroly-
seure in den kommenden Jahrzehnten auf ei-
nen Bruchteil des heutigen Aufwands fallen
werden. In China sind laut BNEF bereits heute
Anlagenpreise von 200 $/kW mdoglich. Bis 2030
kénnten die Preise dort noch weiter bis auf 115
$/kW fallen.

Sollten in Europa die Preise fir Elektrolyseure
bis 2030 von derzeit 500-1500 €kW auf 200
$/kW sinken, waren konkurrenzfdhige Preise
fir Grinen Wasserstoff ab 2030 mdglich. Nied-
rige Anlagenpreise ermdglichen den kostende-
ckenden Betrieb selbst bei geringer Auslastung.
Die Betreiber kénnten die Produktion dann auf
die Zeiten mit hohem Stromdargebot, also ge-
ringen Stromkosten, beschranken.

Das folgende Schaubild zeigt die in der aktuel-
len Fachliteratur (vgl. Kap. 2) erwarteten Preis-
trends fUr Standorte in Deutschland. Grauer
und Blauer Wasserstoff bleiben im Durchschnitt
bis in das nachste Jahrzehnt hinein kostengins-
tiger als Griner Wasserstoff.

Sollte der erwartete Preissturz bei Elektroyseu-
ren eintreten, sinken die Kosten fir Grinen
Wasserstoff im Laufe der 2030er auf ein ver-
gleichbares Preisniveau.
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In den Jahrzehnten danach ware Griner Was-
serstoff dann auf breiter Front wettbewerbsfa-
hig. Grauer und Blauer Wasserstoff kdnnen
aufgrund der CO;-Abgaben ihr Kostenniveau
nicht senken. Erwartbare verfahrenstechnische
Fortschritte bei der Produktion werden durch
die steigenden CCS-Preise kompensiert, da zu-
erst die kostenglinstigsten Lagerstatten genutzt
werden. Fir den gesamten Zeitraum werden im
Schaubild stabile Erdgaspreise angenommen.

8. ERDGAS: DIE EMISSIONEN IN DER
VORKETTE (VGL. KAP.3.1UND 3.2)

Erdgas ist die Achillesferse fur die Klimabilanz
von Blauem Wasserstoff. Seine Bereitstellung ist
mit hohen Emissionen verbunden, die von den
Wasserstoffproduzenten kaum beeinflusst wer-
den koénnen.

|ENERGYI

Die Trends zu Schiefergas, LNG und neue Er-
kenntnisse Gber den Umfang von Flaring (Abfa-
ckeln von Erdgas) und Methanemissionen bei
der Erdgasforderung rtcken den Einsatz von
Erdgas seit einigen Jahren klimapolitisch in ein
immer ungunstigeres Licht.

Schon bevor das Gas die Kunden erreicht, sind
bereits erhebliche Emissionen durch die Forde-
rung, Aufbereitung und den Transport der En-
ergierohstoffe entstanden. Auf diese Vorket-
tenemissionen entfallen rund 25% der Ge-
samtemissionen von Erdgas, wobei die Band-
breite in den Studien relativ eng bleibt.

Diese THG-Belastung entsteht vor allem durch
das Abfackeln von Erdgas (Flaring) und durch
Methanemissionen an den Gas- und Olfeldern.
Hinzu kommen Emissionen bei der aufwendi-

M Grauer Wasserstoff
M Griner Wasserstoff (Trend)

16,5]:

— — [\]
o © -

ct/kWh H2
o

B Blauer Wasserstoff
Gruner Wasserstoff (Preissturz Elektrolyseure)

Produktion von Wasserstoff: Kosten und Kostentrends
in ct/kWh Hx>*

IBandbreite

2019 2030 2050

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Fachliteratur in Kap.2
Annahmen fir 2030: COz Preis 100 €/t; Erdgaspreis stabil;

Annahmen flr 2050: wie 2030 plus Carbon Import Tax von 100 €/t CO2
*Zur Umrechnung: 1 €/kg Hz = 3,0 ct/kWh H2
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gen Verflissigung von Erdgas (LNG) oder beim
Pipelinetransport. Methan (der Hauptbestand-
teil von Erdgas) hat eine (je nach Zeithorizont)
25-100fach hohere Treibhausgaswirkung als
CO; und ist daher besonders schadlich, wenn
es in die Atmosphare entweicht.

Die meisten Studien zur Umweltbelastung
durch Blauen Wasserstoff unterschatzen oder
ignorieren die Treibhausgaswirkung der Vorket-
te. Erst in aktuelleren Studien werden sie be-
rlcksichtigt. Seither bewegen sich die Schatz-
werte immer weiter nach oben.

Die IEA kam in ihrer letzten Erhebung auf einen
Anteil von 1,7% der Methanférdermengen, der
unkontrolliert entweicht. Das sind insgesamt
etwa 80 Millionen Tonnen Methan, wovon ca.
45 Mio.t der Erdgasindustrie und knapp 40
Mio. t der Olindustrie zugerechnet werden.

Auch deutlich héhere Werte werden bereits
diskutiert, aber allein die 45 Mio.t Methan aus
der Erdgasproduktion entfalten eine THG-Wir-
kung von 1,1-4,5 Gigatonnen COz-Aquivalen-
ten pro Jahr, je nach Zeithorizont.

Dadurch entsteht ein heikles Problem fir die
Klimabilanz von Blauem Wasserstoff. Selbst
wenn die Wasserstoff-Anlagen modernste CCS-
Technik verwenden, bleiben die Vorkettenemis-
sionen unverandert hoch. Der Trend zu beson-
ders emissionsintensiven LNG-Importen und das
bevorstehende Versiegen geografisch naher
Quellen (Groningen) werden die Situation zu-
satzlich belasten.

9. DIE TREIBHAUSGASEMISSIONEN
VON BLAUEM UND GRUNEM WAS-
SERSTOFF (VGL. KAP.3.3 UND 3.4)

1. Die direkten THG-Emissionen von Grauem
Wasserstoff liegen bei durchschnittlich 300g
CO; je kWh Wasserstoff (10kg COz/kgH2)? aus
SMR-Anlagen; einschlieBlich der Erdgas-Vor-
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ketten sind es durchschnittlich 398g CO2e je
kWh Wasserstoff (13,24kg CO.e/kgHy).

2. Anlagen fur Blauen Wasserstoff scheiden
das CO;, das bei der Produktion entsteht, zum
groBen Teil ab (CCS). Bei alteren SMR-Anlagen
sind es durchschnittlich 65%, bei neueren ATR-
Anlagen kénnen 90% erreicht werden. Hinzu
kommen die Emissionen, die durch den Trans-
port und die Einlagerung von CO; entstehen.
Sie kénnen bei ATR-Anlagen und einer nahege-
legenen Lagerstatte bei unter 1% liegen, durf-
ten aber im Normalfall eher um die 5% der Ge-
samtemissionen ausmachen.

Im Durchschnitt entsteht selbst bei Blauem
Wasserstoff eine Treibhausgasbelastung von
168g CO2e/kWh Wasserstoff (5,61 kgCOy/
kgH>), wovon die Vorkettenbelastung durch-
schnittlich 98g CO.e/kWh (3,24 kgCO./kgH,)
ausmacht. Dieser Wert liegt zwar deutlich unter
Grauem Wasserstoff, aber Blauer Wasserstoff
bleibt weit davon entfernt, klimaneutral zu
sein.

3. Elektrolyse-Wasserstoff kann nur dann
klimafreundlicher als Grauer Wasserstoff sein,
wenn der Strom fdr die Elektrolyse ausreichend
dekarbonisiert ist. Bei der Stromversorgung
durch den durchschnittlichen deutschen
Strommix (474 gCO/kWh) lage die THG-Be-
lastung bei 691g CO2/kWh Wasserstoff (23
kgCO2/kgH>), also fast doppelt so hoch wie bei
Grauem Wasserstoff und knapp vier Mal héher
als bei Blauem Wasserstoff.

4. Wenn der Strom fur den Elektrolyseur rege-
nerativ erzeugt wird (Wind/Solar), kann von
Griinem Wasserstoff gesprochen werden.
Zwar erzeugt auch die Bereitstellung der Wind-
oder Solaranlagen und der Bau der Elektroly-
seure Emissionen, aber dennoch liegen die

2 Zur Umrechnung: 1 kg Hz = 33,3 kWh (H.)



Werte dann nur bei 26g CO2/kWh Wasserstoff
(0,88 kgCO2/kgH2) fur die Elektrolyse mit
Windstrom. Effizientere Windturbinen und So-
larmodule, zumal produziert mit wachsenden
Grunstromanteilen, lassen diese Zahl in Zukunft
weiter schrumpfen.

Die COz-Intensitat des Strommixes muss unter
180g CO2/kWh sinken, um Elektrolyse-Wasser-
stoff gegenliber Grauem Wasserstoff klimapoli-
tisch attraktiver zu machen, und unter 80g
CO2/kWh, um gegenlber Blauem Wasserstoff
im Vorteil zu sein. Addiert man die bislang ver-
nachlassigten Emissionen von Erdgas in der
Versorgungskette, liegen diese Schwellenwerte
allerdings etwas hoher.

Griner Wasserstoff aus Windstrom kann diese
Werte problemlos unterschreiten. Die Zahlen
machen jedoch deutlich, dass Griner Wasser-
stoff auf den raschen Ausbau der Erneuerbaren
Energien angewiesen ist, um klimapolitisch eine
sinnvolle Option zu werden. Dazu gehért auch
die Frage, wo Wasserstoff eingesetzt wird. Die
Verwendung in effizienten Brennstoffzellen
oder als notwendiger Feedstock fur chemische
Prozesse ware sinnvoller als die Nutzung in
Verbrennungsmotoren oder als Beimischung in
Kraftwerken, die nur niedrige Wirkungsgrade
aufweisen.

Das zeigt auch die Abbildung auf der nachsten
Seite. Griner Wasserstoff kann bei Grin-
stromversorgung seine Gesamtemissionen auf
26g CO2/kWh reduzieren, bei fallender Ten-
denz. Blauer Wasserstoff kann zwar den Pro-
duktionsprozess in neuen Anlagen zum grof3en
Teil dekarbonisieren, nicht aber die Vorketten-
emissionen. Daher bleiben die Emissionen mit
143-218g CO2e/kWh auf einem vergleichswei-
se hohen Niveau.

IE NE RGYI

10. CCS FUR BLAUEN WASSERSTOFF
(VGL.KAP.4)

Fur Blauen Wasserstoff ist der Aufbau einer
CCS-Infrastruktur unverzichtbar. GroBe CCS-
Anlagen gibt es allerdings bisher fast aus-
schlieBlich im Zusammenhang mit der Ol- und
Gasfoérderung. Die Klimabilanz ist dort durch-
wachsen, da eingepresstes CO; teilweise wie-
der frei wird (Olfelder) oder nur Teilmengen ab-
geschieden werden (Kraftwerke).

CCS-Projekte fir die Endlagerung von CO; er-
wiesen sich in den letzten Jahren als unerwartet
komplex und langwierig. Im Durchschnitt schei-
tern zwei Drittel der Projekte. In Europa verflgt
nur Norwegen Uber zwei gréBere CCS-Anlagen
(Sleipner, Snghvit). Drei GroBprojekte fir Blau-
en Wasserstoff sind in der Planung.

CCS stellt grundséatzlich nur eine Ubergangslo-
sung dar, da die Speichermdglichkeiten be-
grenzt sind. Die Knappheit lasst dann die Preise
der CO,-Speicher steil steigen, was die Verfah-
ren Uber kurz oder lang unattraktiv macht.
CCS-Lager sind zudem Endlager, mussen also
Uber Jahrhunderte hinweg Uberwacht werden.
Friher oder spater liegt die Haftung beim Steu-
erzahler.

Wenn die vorhandenen Kapazitaten durch
Wasserstoffanlagen oder andere industrielle
Anwender genutzt werden, fehlen sie fir eine
spatere Verscharfung des Klimaschutzes, etwa
wenn der Atmosphdre CO; entzogen werden
muss (negative Emissionen). Insofern verbaut
Blauer Wasserstoff Optionen fir ambitionierte-
re klimapolitische Optionen in der Zukunft.

Die geologischen Risiken von CCS sind umstrit-
ten, aber erscheinen insgesamt Uberschaubar.
Schwerer wiegt das Kapazitatsproblem in
Deutschland bzw. in Europa.

GREENPEACE ENERGY EG
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Die CO;-Speicherkapazitaten in Deutschland
sind sehr begrenzt. Das gilt insbesondere fir
hochwertige Lagerstatten, also alte Erdgas- und
Erdolfelder. Erschopfte Erdgaslagerstatten
konnten 2,75 Mrd. Tonnen (Gt) CO, aufneh-
men, erschopfte Erdollagerstatten lediglich
0,13 Gt. Tiefe salinare Aquifere, deren Eignung
allerdings noch zu prufen ware, kénnten 6-13
Gt CO; speichern.

Bei einer umfassenden CCS-Anwendung in
Deutschland, also z.B. 200 Mio.t CO; pro Jahr
(ca. ein Viertel der deutschen Emissionen), wa-
ren die Speichermoglichkeiten der Erdéllager-
statten schon nach wenigen Monaten er-
schopft, die Erdgaslagerstatten nach 13 Jahren.
Die Kapazitat der Aquifere ware nach drei bis
sechs Jahrzehnten erschopft.

In vielen Industrieregionen, darunter in NRW
und Baden-Wurttemberg, stehen kaum CO»-

|ENERGYI

Speichermdglichkeiten zur Verfigung. CO;
musste also Uber weitere Strecken transportiert
werden.

EU-weit sieht es etwas besser aus. Das realisti-
sche geologische CO»-Speicherpotenzial liegt
bei 77 Gt CO;. Die COz-Emissionen der EU, die
aus der Verbrennung von Ol, Gas und Kohle
entstehen, summieren sich im Moment auf
etwa 3 Gt pro Jahr. Wenn in den kommenden
Jahrzehnten 1 Gt pro Jahr eingelagert werden
muUssten, ware das CCS-Potenzial der EU etwa
Ende des Jahrhunderts erschopft.

11. DER IMPORT VON GRUNEM UND
BLAUEM WASSERSTOFF (VGL. KAP.
5)

Der Import von Wasserstoff wirde mehrere
Probleme |6sen, etwa die Akzeptanzprobleme

Emissionen der Wasserstoffproduktion
in g CO2 je kWh H2*

691g CO,

1439 CO;

26g CO.

Blauer Wasserstoff  Elektrolyse-Wasserstoff Griiner Wasserstoff***
ATR (neu) + CCS Aktueller Strommix** Griinstrom

750 o .
Emissionen Grinstrom
B Emissionen Aktueller Strommix
- B Emissionen CCS-Prozesse
B Vorkettenemission Erdgas
B Emissionen Wasserstoffanlage
e
450
< 398¢g CO.
=
x>
2,
o 300
o 2189 CO;
(o))
150
0
Grauer Wasserstoff Blauer Wasserstoff
SMR-Anlage (alt) SMR (alt) + CCS
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Fachliteratur in Kap.3
* Zur Umrechnung: 1 kg Hz = 33,3 kWh (Hu)
** Deutscher Strommix 2018 mit durchschnittlich 474 gCO2/kWh

*** Emissionswerte fur Griinen Wasserstoff inklusive Bau und Installation der Wind-/Solarstrom-Anlagen
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von CCS fur Blauen Wasserstoff oder auch die
Knappheit von Grinstrom far Elektrolyseure.

Idealerweise findet die Produktion von Blauem
Wasserstoff in nahegelegenen Regionen mit
sehr niedrigen Gaspreisen und groBen Endla-
gerstatten fur CO; statt, also z.B. am Persischen
Golf. Griner Wasserstoff kdnnte in Landern mit
sehr niedrigen Gestehungskosten fir Solar-
oder Windstrom produziert werden, also z.B.
in Nordafrika.

Die Transportkosten von Wasserstoff sind aller-
dings hoch. Im Durchschnitt erhoht allein der
Schiffstransport die Gesamtkosten um
50-150%. Die technisch sehr aufwendige Ver-
flussigung von Wasserstoff kostet im Durch-
schnitt 3 ct/kWh Wasserstoff (1 $/kgH;). Bei
Importen Uber Seehafen waren hohe inlandi-
sche Distributionskosten in Deutschland in vie-
len Fallen unvermeidlich. Die Distribution per
Tanklaster Uber 500 Kilometer kostet weitere 3-
6 ct/kWh Wasserstoff.

Die Produktion von Grinem Wasserstoff in
Nordafrika und der Transport zu einem deut-
schen Seehafen ware bis 2030 fir 9-15 ct/kWh
Wasserstoff darstellbar. Diese Kosten steigen
allerdings auf 15-21 ct/kWh Wasserstoff, wenn
dadurch der Distributionsaufwand ins deutsche
Hinterland steigt. Insgesamt liegt das Preisni-
veau also voraussichtlich in der Nahe oder so-
gar Uber den erwarteten Kosten einer Produk-

|E NE RGYI

tion im Inland. Addiert man weitere Risiken (in-
nenpolitische Stabilitdt, Rechtssicherheit etc.)
erscheint daher die heimische Produktion von
Grinem Wasserstoff in den meisten Fallen at-
traktiver als der Import aus Ubersee.

Kostenginstiger ware voraussichtlich der Im-
port von Blauem Wasserstoff vom Persischen
Golf. Betrachtet man nur die Kosten, waére es
aber auch in diesem Fall voraussichtlich attrak-
tiver, wie bisher Erdgas zu importieren und im
Inland in Anlagen far Blauen Wasserstoff zu
nutzen. Insofern ware die Importoption nur
interessant, wenn die inlandische Produktion
z.B. an der CCS-Problematik scheitert.

Noch wichtiger ist es jedoch, bei Importoptio-
nen die Differenz zwischen Kosten und Preisen
ins Kalktl zu ziehen. Es ist unwahrscheinlich,
dass Wasserstoff-Exporteure ihre Tankerladun-
gen deutlich unter dem Marktpreis fur (poten-
ziell) inlandisch erzeugten Wasserstoff anbieten
werden.

Sollte es sich zudem nur um eine kleine Gruppe
von Exportstaaten handeln, ware eine Kartell-
bildung leicht vorstellbar. Das Argument, dass
importierter Wasserstoff kostengunstiger pro-
duziert werden kann als heimischer Wasserstoff
(Blau oder Grun), ware also ohne Bedeutung.
Ahnlich wie schon heute im Erdgasmarkt bildet
sich dann ein internationaler Wasserstoffpreis.

GREENPEACE ENERGY EG
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ABKURZUNGEN UND GLOSSAR

Associated Gas
Erdgas, das bei der Olférderung im Rohélge-
misch enthalten ist

Blauer Wasserstoff

Sammelbegriff fur Verfahren, in denen Wasser-
stoff aus Erdgas oder Kohle produziert wird,
wobei COz-Emissionen durch CCS oder verfah-
renstechnisch stark reduziert werden

CCS
Carbon Capture and Storage (Abscheidung und
Einlagerung von COy)

CCUsS
Carbon Capture, Utilisation and Storage (Ab-
scheidung, Nutzung und Einlagerung von CO>)

CHa
Methan (Hauptbestandteil von Erdgas)

CO2e / COzaqu.

CO,-Aquivalente; die Treibhausgaswirkung von
Gasen (hier insbesondere Methan) wird in die
entsprechende Menge CO; umgerechnet

Elektrolyse/Elektrolyseur
Hier: Trennung von Wasser in Wasserstoff und
Sauerstoff in Elektrolyse-Anlagen (Elektrolyseur)
durch den Einsatz von Strom

GHG
Greenhouse Gases (Treibhausgase)

Grauer Wasserstoff
Sammelbegriff fur Verfahren, in denen Wasser-
stoff aus Erdgas oder Kohle produziert wird

Griiner Wasserstoff

Sammelbegriff flr Verfahren, in denen Wasser-
stoff durch Elektrolyse aus erneuerbarem Strom
hergestellt wird

H2
Wasserstoff (Hydrogen)

LNG
Liquefied Natural Gas; stark abgekihltes, flUs-
siges Erdgas

Methan
CHa (Hauptbestandteil von Erdgas)

Methanpyrolyse
Verfahren zur Herstellung von Wasserstoff aus
Erdgas

SMR Steam Reforming (Dampfreformierung/
Dampfreforming); Verfahren zur Herstellung
von Synthesegas bzw. Wasserstoff aus Erdgas

THG
Treibhausgase

Wasserstoff:
H, (Hydrogen)

Heizwert (Hu) nach Gewicht:
33,3 kWh/kg (120,0 MJ/kgHy)

Heizwert (Hu) nach Volumen:
3,0 kWh/m3 (10,78 MJ/kgHz)
1 kWh = 3,6 MJ

Ein Wasserstoffpreis von 1 €/kg entspricht 3 ct/
kWh (Hu)

GREENPEACE ENERGY EG
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1. WASSERSTOFF: ZUKUNFTS-
BRANCHE VOR POLITISCHEN
WEICHENSTELLUNGEN

Das Projekt der Energiewende steht vor wichti-
gen politischen Weichenstellungen. Um die
Klimaziele zu erreichen, sind Entscheidungen
notig, die auch energiepolitisch und industrie-
politisch weitreichende Konsequenzen haben.

Bei der Stromerzeugung gibt es bereits grol3e
Fortschritte. Die technologischen Pfade sind
vorhanden und relativ kostengtnstig. Auch far
den StraBenverkehr und bei der Raumheizung/
Hausbrand gibt es zumindestens fir PKW und
im Neubau attraktive strombasierte Alternati-
ven in Form von Elektrofahrzeugen und War-
mepumpen.

Andere Sektoren sind komplizierter. Insbeson-
dere Wasserstoff (Hydrogen) soll der SchlUssel
zu Sektoren werden, die hohe Temperaturen
und eine hohe Energiedichte bendtigen und die
sich mit Strom nur schwer oder nur zu sehr ho-
hen Kosten entkarbonisieren lassen. Dazu ge-
héren wichtige Branchen wie die Eisen- und
Stahlindustrie, die Chemie, aber auch Trans-
portsektoren wie die Schifffahrt, schwere LKW
oder die Luftfahrt. Gleichzeitig bietet sich Was-
serstoff als leistungsfahiger Stromspeicher an,
der Uberschissige Wind- oder Solarstrommen-
gen Uber lange Zeitrdume zwischenspeichern
oder direkt dem Erdgasnetz zur Verfligung stel-
len kann.

Ein groBer Vorteil von Wasserstoff ist zudem
seine Vielseitigkeit. Er kann als Kraftstoff in Mo-
toren und Brennstoffzellen, als Brennstoff fir

Warme, als langfristiger Stromspeicher oder als
Rohstoff fir wichtige chemische Produkte ver-
wendet werden. Er verbrennt ohne Emissionen
von Schadstoffen oder Treibhausgasen.

1.1 VON GRAU ZU BLAU UND GRUN -
DIE FARBENLEHRE DES WASSER-
STOFFS

Fur die Wasserstoffproduktion steht weltweit
eine Vielfalt von technischen Alternativen zur
Verfligung. Das Schaubild (Abb.1.1) zeigt auch
die fur Deutschland in Zukunft interessantesten
Alternativen: Elektrolyse mit Grinstrom (Grii-
ner Wasserstoff) und Erdgas-Reforming mit
CCS, also COz-Abscheidung und CO»-Endlage-
rung (Blauer Wasserstoff).

Kohleverfahren spielen insbesondere in China
eine groB3e Rolle. Biomasse-Verfahren sind noch
nicht sehr weit verbreitet, kénnten aber in Ver-
bindung mit CCS nicht nur klimaneutral, son-
dern sogar “negative Emissionen” erzeugen,
also der Atmosphare CO; entziehen.

Weitere Varianten, die nicht im Schaubild auf-
gefuhrt werden, ist der Graue Wasserstoff.
Dabei handelt es sich um das traditionelle Erd-
gas-Reforming ohne CCS. Eine neue Variante
ist der “Turkise Wasserstoff”, also die Me-
thanpyrolyse, die weiter unten vorgestellt wird.

GREENPEACE ENERGY EG
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In der politischen Diskussion in Deutschland
konkurrieren drei Konzepte um die Aufmerk-
samkeit:

e Grauer Wasserstoff (Grey Hydrogen)
e Blauer Wasserstoff (Blue Hydrogen)
e Grlner Wasserstoff (Green Hydrogen)

Grauer Wasserstoff ist die heute weltweit
dominierende Technik. Im Standardverfahren
der Dampfreformierung (SMR) oder Varianten
davon wird durch den Einsatz von Erdgas welt-
weit Wasserstoff erzeugt. Es ist aktuell das kos-
tenglinstigste Verfahren, aber dabei werden
groBe Mengen CO; frei. Klimapolitisch ist
Grauer Wasserstoff offensichtlich der falsche
Weg. Bei hdheren CO;-Preisen wird er auch
kommerziell immer weniger attraktiv.

Blauer Wasserstoff, das Hauptthema dieser
Kurzstudie, gilt als eine klimapolitische Alterna-
tive. Dieser Pfad nutzt die vorhandenen Anla-
gen des Grauen Wasserstoffs, aber scheidet das
entstehende CO; zum gréBten Teil ab und la-
gert es unterirdisch ein (CCS Carbon Capture
und Storage). Dadurch werden die COz-Emis-
sionen reduziert, aber es bleiben erhebliche

IENERGYI

Restemissionen, insbesondere durch die Be-
reitstellung von Erdgas.

Zudem kann Blauer Wasserstoff nur eine Zwi-
schenl6sung sein, denn die Kapazitat der CO»-
Lagerstatten ist begrenzt. Sobald die Kapazits-
ten erschopft sind oder durch Knappheitspreise
ZuU teuer werden, besteht das Risiko, dass bis
dahin nachhaltigere Alternativen wie Grlner
Wasserstoff auch kommerziell interessanter
geworden sind. Doch dieser Weg ware dann
durch die bereits bestehende Infrastruktur fur
Blauen Wasserstoff blockiert.

Blauer Wasserstoff wird von der Ol- und Gasin-
dustrie sowie weiten Teilen der Chemiebranche
favorisiert. Diese erdgasbasierten Anlagen fU-
gen sich besser als isolierte Elektrolyseure in die
Verbundproduktion der Raffinerien oder der
groBen Chemiekomplexe ein. Olraffinieren ge-
hoéren zu den gréBten Verbrauchern von Was-
serstoff. Durchschnittlich entstehen 20% ihrer
COz-Emissionen durch die Wasserstoffproduk-
tion (IEA 2020, S.138).

Griiner Wasserstoff setzt auf die vollstandi-
ge Dekarbonisierung der Wasserstoffproduk-

Abb. 1.1 Optionen zur Produktion und Dekarbonisierung von Wasserstoff

MAIN OPTIONS FOR PRODUCTION, TRANSPORT AND STORAGE OF HYDROGEN

HYDROGEN
PRODUCTION
DECARBONIZATION Low-carbon
MEASURE electricity

HYDROGEN PRODUCTION OPTIONS

Carbon capture
and storage (CCS)

Biomass

Gasification or

Gasification bi -
iogas reforming

None = neutral
CCS = negative

Carbon capture
and storage (CCS)

Quelle: Aarnes (2018)
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tion. In Elektrolyseuren wird regenerativ er-
zeugter Strom verwendet, um Wasser in seine
Bestandteile Wasserstoff und Sauerstoff zu zer-
legen. Dadurch werden CO;-Emissionen voll-
standig vermieden.

Das ist zwar klimapolitisch ein geeigneter Pfad,
aber die Kosten sind derzeit noch deutlich ho-
her als bei den Konkurrenzverfahren, die Erd-
gas einsetzen. Zudem muss der Strom dekar-
bonisiert sein, damit die Elektrolyse tatsachlich
“grin” ist. Griner Wasserstoff ist also auf den
Ausbau von Windstrom und Solarstrom
angewiesen. Wenn Elektrolyseure den heutigen
Strommix nutzen massten, hatte Griner Was-
serstoff selbst gegenliber Grauem Wasserstoff
keine Emissionsvorteile.

Die deutsche Energiepolitik steht nun ebenso
wie die Industrie vor der schwierigen Frage,
welche Technologiepfade favorisiert und
unterstiitzt werden sollen. Diese Kurzstudie
liefert dazu Basisinformationen und Argumen-
te. Sie sttzt sich dabei auf eine Auswertung
der deutschen und internationalen Fachlitera-
tur.

1.2 WASSERSTOFF: POLITISCH IM
AUFWIND

Wasserstoff ist energiepolitisch weltweit im
Aufwind. Nach einem folgenlosen Aufflackern
des Interesses Anfang des Jahrhunderts erhalt
Wasserstoff nun Unterstitzung aus allen Rich-
tungen: Politik, Industrie, Kommunen und re-
generative Stromanbieter:

e Neu ist das verstarkte Interesse groBer Emit-
tenten wie der Olraffinerien, die immer ho-
heren CO-Preise beflirchten.

e Die Maschinen- und Anlagenbauer sehen
eine boomende Zukunftsbranche in Elektro-
lyseuren und anderen Anlagen, die mit einer
boomenden Wasserstoffwirtschaft verbun-
den wadren.

IE NE RGYI

® Der Druck kommt auch aus der Strombran-
che. Das schwankende Stromdargebot der
Solarmodule und Windturbinen braucht
Speichermedien wie Wasserstoff, um Uber-
schusse verwerten zu kénnen und Abrege-
lungen zu vermeiden.

e Selbst die Gasbranche, die ihren sicher ge-
glaubten Status als Brickentechnologie ge-
fahrdet sieht, steht Wasserstoff nun offener
gegenlber. Beimischungen im Erdgasnetz
sind fast Uberall technisch problemlos mog-
lich.

1.3 WASSERSTOFFPRODUKTION
HEUTE

Wasserstoff ist schon heute ein wichtiges Ele-
ment in der globalen Energie- und Industrie-
landschaft. Jahrlich werden 70 Mio. Tonnen in
reiner Form verbraucht, weitere 45 Mio. Ton-
nen in Gasgemischen zur Herstellung von Me-
thanol oder Stahl. Die Nachfrage wachst seit
Jahrzehnten (vgl. Abb.1.2).

In EnergiegréBen umgerechnet sind das 330
Mio. Tonnen Ol pro Jahr (IEA 2019e, S.85,
587). Zum Vergleich: Das ist das Dreifache des
deutschen Olverbrauchs.

Die Nachfrage kommt Uberwiegend aus den
Olraffinerien und der Chemie. Wasserstoff wird
insbesondere fur Raffinerieprozesse sowie fir
die Herstellung von Ammoniak und Methanol
benétigt (vgl. Abb.1.3). Raumlich konzentriert
sich die heutige Wasserstoffproduktion auf In-
dustriezentren an den Kusten der Nordsee, der
Golfkuste in den USA und Stdostchina.

Etwa 2% des globalen Primarenergiebedarfs
wandern in die Herstellung von Wasserstoff.
Davon entfallen drei Viertel auf Erdgas (205
Mrd. Kubikmeter, das sind 6% des Weltange-
bots). Weitere 23% des Wasserstoffs entstehen
durch Kohle (107 Mio. Tonnen Kohle, 2% des
Weltangebots). O und Strom stehen fur die
restlichen 2% zur Verfigung.
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Die Verwendung von Erdgas und Kohle sorgen
daflr, dass die Wasserstoffproduktion enorme
Emissionen erzeugt. Wenn Erdgas eingesetzt
wird, entstehen 10 Tonnen CO; je Tonne Was-
serstoff; bei Ol sind es 12 tCO,/tH,, bei Kohle
sogar 19 tCO2/tH, (IEA 2019c, S.38).

Bei der globalen Produktion von reinem Was-
serstoff (70 Mio. t) entstehen jahrlich 830 Mio.
t CO.. Davon entweichen 700 Mio. Tonnen di-
rekt in die Atmosphare. Etwa 130 Mio.t werden
bei fur die Dungemittelherstellung eingesetzt
(IEA 2019, S.17).

Die Dekarbonisierung von Wasserstoff
kdnnte also einen wichtigen Beitrag zum Kili-
maschutz leisten. Bislang werden nur 0,7%
des Wasserstoffs emissionsfrei hergestellt (IEA
2019e, S.587; IEA 2019¢, S.32,38).

|€NERGYI

1.4 ZAHLREICHE GROBPROJEKTE
GEPLANT - RASANTES MARKT-
WACHSTUM ERWARTET

Der Beratungskonzern WoodMackenzie rech-
net mit einem steilen Marktaufschwung fur
Elektrolyse in den kommenden Jahren und
wettbewerbsfahigen Wasserstoffpreisen ge-
geniber den fossilen Pfaden (SMR) schon bis
2030 in wichtigen Markten wie Australien,
Deutschland und Japan.

Sie erwarten 3,2 GW neuer Elektrolyse-Kapazi-
tadten weltweit in den Jahren 2020-2025. In
den Jahren 2000 bis Ende 2019 wurden nur
253 MW gebaut, wie Abb.1.4 zeigt (Deign
2019; WoodMackenzie 2019).

So sehen das auch die Experten von Bloomberg
New Energy Finance (BNEF). Sollte es zu einem

Abb.1.2 Die Nachfrage nach Wasserstoff 1975-2018

Historic global annual demand for hydrogen

1975 1980 1985 1990 1995 2000 2005 2010 2015 2018

Around 70 Mt of hydrogen is used today in pure form; a further 45 Mt is used
in industry without prior separation from other gases

Pure hydrogen
m Other

m Ammonia

H Refining

~ Mixed hydrogen
H Other

DRI

" m Methanol

Source: IEA (2019).

Notes: DRI = direct reduced iron steel production. Methanol, DRI and “other mixed” represent demand for
applications that use hydrogen as part of a mixture of gases, such as synthesis gas, for fuel or feedstock.

Quelle: IEA (2019e), Fig.13.7
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zunachst politisch unterstitzten globalen Auf-
schwung fur Grinen Wasserstoff kommen,
werden die erwarteten Kostensenkungen ab
2030 einen enormen Boom auslosen, so die
BNEF-Prognose. Im Jahr 2050 kénnte die Pro-
duktion von Grinem Wasserstoff in einem op-
timistischen Szenario auf jéhrlich 275 Mio. Ton-
nen schlagartig steigen (Mathis 2019, Wilkes
2019).

Das Interesse an Griinem Wasserstoff ist in der
Tat in den letzten Jahren weltweit stark gestie-
gen. Seit dem Jahr 2000 nahmen etwa 230
zumeist kleine Anlagen bis zu 10 MW den Be-
trieb auf. In den letzten Jahren stieg die Pro-
jektgréBe auf 20-30 Mio. Dollar je Anlage. In
den kommenden Jahren wird sich dieser Trend
mit noch gréBeren Anlagen Richtung 100 MW
und einer sprunghaft steigenden Zahl neuer
Projekte fortsetzen.

Aber auch bei Blauem Wasserstoff tut sich viel.
Die Projekte waren hier bislang deutlich gréBer
als bei den Konkurrenten. Andererseits war die

|ENERGY|

Zahl der Projekte geringer. Seit dem Jahr 2000
wurden lediglich 9 Anlagen fur Blauen Wasser-
stoff gebaut (IEA 2019¢, S.27, Stand Mitte
2019).

In den kommenden Jahren erwartete die IEA
bisher nur wenige groBere Projektstarts im In-
dustriebereich. Darunter befanden sich aller-
dings einige Megaprojekte. Zudem gab es in
den letzten Monaten mehrere Neuankindi-
gungen fur groBe Projekte (vgl. Liste unten).

1.5 WASSERSTOFF UND INDUSTRIE-
POLITIK: PROJEKTWELLE IN EUROPA

Elektrolyse-Anlagen sind eine Schlisseltechno-
logie der Zukunft. Es werden voraussichtlich
diejenigen Industrieunternehmen davon profi-
tieren, die einen starken Heimatmarkt haben.

Insofern ist die Entscheidung “Grin oder Blau”
auch eine industriepolitische Frage. Wie schon
bei Solarzellen und Batterien hat die Frage, wie
der Wasserstoff in Zukunft produziert werden

Abb. 1.3 Die Wertschépfungsketten im Wasserstoffmarkt

Today’s hydrogen value chains
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hydrogen g’ produced with
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Quelle: IEA (2019¢), Fig.6
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soll, weitreichende Folgen fir den Industrie-
standort Deutschland.

Derzeit sind in Europa zahlreiche neue Projekte
am Start. Noch groBer ist das Interesse nur in
Ostasien. In Europa sind besonders Deutschland
(“Reallabor”-Programm), die Niederlande (v.a.
Raffineriezentrum Rotterdam) und GroBbritan-
nien (v.a. Nordengland) aktiv, wie die folgende
Liste von GroBprojekten zeigt.

Da in der Nordsee groBe Offshore-Windparks
entstehen (zur Zeit 13 GW, geplant sind 50 GW
bis 2030), sind auch dort Plane fur Grinen

|E NE RGYI

Wasserstoff im Aufwind. Sie kénnten Strom-
mengen nutzen, die von den Festlandnetzen
nicht aufgenommen werden kénnen. Wenn
nur 5% der fur 2030 geplanten Windstrom-
mengen daflr genutzt werden, kénnten damit
0,2 Mio. Tonnen Griner Wasserstoff pro Jahr
hergestellt werden (IEA 2019¢, S.179).

Abb.1.4 Wachstumserwartungen im Elektrolyse-Markt weltweit

Cumulative installed capacity vs. 2020-2025 project pipeline (MW)
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Quelle: WoodMackenzie (2019)
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ENERGY

PROJEKTE IN EUROPA: GRUNER UND BLAUER WASSERSTOFF

PROJEKTNAME &
STANDORT

AKTEURE

ANLAGEN

BP Rotterdam Refinery (NL)
Delfzijl (NL)

Element Eins (D)

GET H2 (D)

Gigastack (UK)

GrinHy2.0 (D)

H-DRI (D)

H21 NoE (UK)

H2Future (Osterreich)

H2M (Hydrogen to Magnum)
(NL)

Hybridge (D)

HYBRIT (Schweden)

HyGreen Provence (F)

Les Hauts de France (F)
Raffinerie Heide (D)

Refhyne (D)

SALCOS (D)

Quellen:

BP, Nouryon, Port of Rotterdam
Nouryon, Gasunie

Tennet, Gasunie, Thyssengas
RWE, Siemens

ITM Power, Orsted, Element En-
ergy

Salzgitter Mannesmann For-
schung GmbH; Salzgitter Flach-
stahl GmbH; Sunfire GmbH u.a.

ArcelorMittal Germany

Cadent, Equinor, Northern Gas
Networks

Voestalpine, Verbund

Nuon, Equinor, Gasunie

Amprion, OGE

SSAG, LKAB, Vattenfall

Engie, Air Liquide

HydrogenPro, H2V Industry
@rsted, Raffinerie Heide

Shell, ITM Power, SINTEF, think-
step u.a.

Salzgitter AG, Fraunhofer-Gesell-
schaft

Blauer Wasserstoff 250 MW

Elektrolyseur 20 MW

Elektrolyseur 100 MW

Elektrolyseur 105 MW

PEM Elektrolyseure; Massenfertigung von 5 MW Mo-

dulen

Hochtemperaturelektrolyse

Wasserstoff-DRI-Anlage fur Stahlindustrie; erst Gicht-
gas, spater Gruner Wasserstoff

Bis 2035 12,5 GW (!) Blauer Wasserstoff Anlagen
und 8 TWh (1) Wasserstoffspeicher in Nordengland,;
CCS-Anlagen fur 20 Mio.t CO; pro Jahr,
Anpassung britischer Gasnetzwerke an hohen Was-
serstoffanteil

PEM-Elektrolyse, 6MW fur Stahlindustrie
Nuon: 440 MW Wasserstoff-Kraftwerk in Eemshaven

Equinor: ATR-Anlage fur Blauen Wasserstoff und
sorgt fur CO»-Einspeicherung offshore in Norwegen

Elektrolyseur 100 MW
Wasserstoff-DRI-Anlage flr Stahlindustrie aus Gru-
nem Wasserstoff

Solarstromanlagen fur Griinen Wasserstoff und Ho-
Speicher fur regionale Nutzung

5 Elektrolyseure mit je 100 MW
Griner Wasserstoff mit Offshore Windstrom

PEM-Elektrolyse (10 MW) v.a. fur Raffinerie Rheinland

Wasserstoff-DRI-Anlage, u.a. mit Griinem Wasser-
stoff aus GrinHy 2.0 (s.0.)

Schneider (2019), Global Energy Briefing (2019), Joas (2019), Gielen (2019). Liste mit 352 Projekten weltweit:
https://Awww.iea.org/reports/the-future-of-hydrogen/data-and-assumptions#abstract
Karte mit H2-Projekten in Europe: https:/hydrogeneurope.eu/projects
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2. BLAUER UND GRUNER
WASSERSTOFF: VERFAHREN

UND KOSTEN

2.1 BLAUER WASSERSTOFF - DIE
VERFAHREN

Fur die Produktion von Blauem Wasserstoff gibt
es unterschiedliche Verfahren. Allen gemeinsam
ist die Verwendung von Erdgas (oder Kohle) als
Brennstoff und als Rohstoff. Im deutschen Kon-
text ist nur der Erdgaspfad von Bedeutung.

Zwei Verfahren sind besonders wichtig:

® SMR: Dampfreforming mit Erdgas (Steam
Methane Reforming). Es ist das mit Abstand
haufigste Verfahren zur Herstellung von
Wasserstoff weltweit.

e ATR: Autothermal Reforming. Hier werden
Prozesse von SMR und POX (Partielle Oxida-
tion) kombiniert.

Fugt man SMR oder ATR die Prozesse der Ab-
scheidung und Endlagerung von CO; (CCS)
hinzu, bezeichnet man das gesamte Verfahren
als Blauen Wasserstoff (Blue Hydrogen).
SMR/ATR ohne CCS wird umgangssprachlich
als Grauer Wasserstoff bezeichnet.

Der Energieverlust ist bei beiden Verfahren rela-
tiv hoch, denn es gehen 20-35% der Energie
bei der Produktion verloren, je nach Verfahren
(Thomas 2007; Balcombe 2018a). Hinzu kom-
men die Energieverluste fir die aufwendige
Bereitstellung von Erdgas (vgl. Erdgaskapitel).

Die CO2-Abscheidung ist bei ATR vollstandiger
als bei SMR. Allerdings wird dazu Sauerstoff
bendtigt, dessen Herstellung zusatzliche Ener-
gie bendtigt. Eine ATR-Anlage konsumiert zu-
dem deutlich mehr Strom als eine vergleichbare
SMR-Anlage und die Energieeffizienz ist gerin-
ger. Bei einem durchschnittlichen Strommix re-
lativiert sich dadurch der Emissionsvorteil von
ATM gegenUber den Ublichen SMR-Verfahren
(Navigant 2019, S.27).

Dennoch geht der Trend Richtung ATR. ATR mit
CCS verspricht, CO-Abscheidungsraten von
90% bei geringeren Kosten zu erzielen und soll
daher z.B. in geplanten GroBprojekten in Grof-
britannien und Rotterdam zum Einsatz kom-
men. Der Praxistest steht allerdings noch aus
(IEA 2019c¢, S.40).

METHANPYROLYSE - TURKISER WASSER-
STOFF (METHANE SPLITTING)

Daneben gibt es weitere, zum Teil vielverspre-
chende neue Verfahren, die jedoch noch in der
Pilotphase sind. Dazu gehdrt das Methane
Splitting bzw. die Methanpyrolyse, die gele-
gentlich als “Turkiser Wasserstoff” bezeichnet
wird.

Hier wird Erdgas thermisch in einem Hochtem-
peraturreaktor in seine Bestandteile Wasserstoff
und Kohlenstoff zerlegt. CO, wird dabei nicht
frei. Die Prozesswarme kann durch Strom, Erd-
gas oder einen Teil des hergestellten Wasser-
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stoffs bereitgestellt werden. Wegen der exter-
nen Energieversorgung konnen jedoch Emis-
sionen entstehen.

Die Energieeffizienz ist wegen der hohen Pro-
zesstemperaturen deutlich geringer als bei
SMR, aber dafiir entsteht dabei kein CO;, son-
dern nur Wasserstoff und fester Karbon (Car-
bon Black), der vermarktet werden kann (Péyry
2019; Joas 2019, S.198).

Wie bei den anderen erdgasbasierten Verfahren
hat aber auch die Methanpyrolyse das Problem,
dass in den Lieferketten fur Erdgas erhebliche
CO2- und Methanemissionen auftreten. Me-
thanpyrolyse ist also kein emissionsfreier Tech-
nologiepfad.

SMRIN RAFFINERIEN

Olraffinerien verfigen in der Regel Uber groBe
SMR-Anlagen zur Herstellung von Wasserstoff.
Dort entsteht ein hochkonzentrierter CO»-
Strom, der zu relativ geringen Kosten abgefan-
gen werden kann.

Um die erwartbaren hohen CO,-Abgaben zu
vermeiden, sind Raffineriebetreiber daher eher
an Losungen entlang des Pfades von Blauem
Wasserstoff mit CCS interessiert als an Grinem
Wasserstoff, der den externen Bezug von Strom
notwendig macht und weniger gut in den Pro-
duktionskomplex einer GroBraffinerie passt.

Bislang jedoch sind die CO;-Preise zu niedrig.
Die IEA schatzt, dass Olkonzerne in der EU erst
ab einem CO;-Preis Uber 50 $/t kommerzielle
Anreize hatten, Projekte mit Blauem Wasser-
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stoff (also mit CCS) zu verfolgen (IEA 2019c,
S.96).

Es gibt allerdings auch Ausnahmen, insbeson-

dere in Deutschland:

e Die Rheinland Raffinierie (Shell) verfolgt ein
Elektrolyse-Projekt (10 MW), um 1% seines
Wasserstoffbedarfs mit Grinem Wasserstoff
zu decken.

e Die Raffinerie Heide hat den Bau eines Elek-
trolyseurs mit 30 MW angektndigt, der mit
Offshore-Windstrom versorgt werden soll.

® Eine noch groBere Anlage (250 MW) ist in
Rotterdam fUr die dortige BP-Raffinerie im
Gesprach im Rahmen des Projekts H-Vision
(IEA 2019¢, S.97f.).

Die sechs groBten eigenstandigen SMR-Anla-
gen (Merchant Plants) in Deutschland sind in
der folgenden Tabelle zu sehen (vgl. Abb.2.1).
An diesen Raffineriestandorten wird Erdgas,
Raffineriegas oder Naphtha Cracker Gas einge-
setzt, um Wasserstoff herzustellen.

2.2 DIE KOSTEN VON BLAUEM WAS-
SERSTOFF

Die Kosten von SMR-Verfahren hdngen in erster
Linie von den Gaspreisen und den Investitions-
kosten ab. Bei Blauem Wasserstoff kommen die
CCS-Kosten hinzu, bei Grauem Wasserstoff die
COz-Kosten.

Im europaischen Durchschnitt schatzt die IEA
fir 2018 die Produktionskosten von erdgasba-
siertem Wasserstoff auf ca. 1,7 $/kgH. ohne
CCS (Grauer Wasserstoff), und auf 2,4 $/kgH;

Abb.2.1 Wasserstoffproduktion in Deutschland in Stand-Alone-Anlagen

Hydrogen production per site location (scenario 0.1 and 1 million FCEV).
Location Ingolstadt Leuna Brunsbiittel Hiirth Bitterfeld Leuna
Type SMR SMR SMR BP BP BP
Capacity [t/year] 16,500 16,500 16,500 6,300 21,350 21,350
Quelle: Robinius (2018), Table 6-7.
GREENPEACE ENERGY EG

22



mit CCS (Blauer Wasserstoff) (IEA 2019c¢, S.42).
Eine internationale Ubersicht tber die Produkiti-
onskosten ist in der Abb.2.2 zu sehen. Sie rei-
chen von knapp unter 1 $/kgH; in den USA
und am Persischen Golf, jeweils ohne CCS, bis
knapp 2,5 $/kgH; in Europa und China mit
Ccs.

Die Kosten fur Erdgas stellen dabei in Europa
50-70% der gesamten Herstellungskosten.
Daraus ergeben sich fur Projekte von Blauem
Wasserstoff zusatzliche Investitionsrisiken, da
die Erdgaspreise schwanken und langfristig
kaum kalkuliert werden kénnen.

Balcombe/Parkinson kommen in einer verglei-
chenden Preistibersicht fir SMR-Projekte in den
USA auf etwas hohere Werte von 1,3 $/kgH>
(ohne CCS) bis 1,9-2,1 $/kgH; (mit CCS), trotz
der niedrigen Gaspreisen in den USA (Balcombe
2018a, Tab.4; Balcombe 2018b).

|ENERGYI

Die CO2-Vermeidungskosten sind bei Blauem
Wasserstoff erheblich. CCS erhéht laut IEA die
Kosten um ein Drittel bis zur Halfte, wie auch
der Abb.2.2 zu entnehmen ist.

Wenn 60% des CO; eingefangen werden sol-
len, liegen die Kosten dafur derzeit fir eigen-
standig operierende SMR-Anlagen (Merchant
Plants) bei ca. 53 $/t CO,. Das gilt fur europai-
sche Verhaltnisse und europaische Gaspreise.

Wenn 90% des CO; eingefangen werden sol-
len, steigen die Kosten laut IEA auf 80 $/t CO>
fir SMR Merchant Plants und 90-115 $/t CO;
in integrierten  Ammoniak/Urea-Anlagen (IEA
2019c, S.39f).

Praxisnahe Zahlen von Amec Foster Wheeler
zeigen, dass die Ausstattung von SMR-Anlagen
mit CCS-Abscheidungstechnik die Investitions-
kosten um 18-79% und die operativen Kosten

Abb.2.2 Produktionskosten von Wasserstoff mit und ohne CCS in finf Regionen
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Quelle: IEA (20190¢), Fig.9
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um 18-33% erhdhen. Das entspricht CO»-Ver-
meidungskosten von 47-70 Euro je Tonne (IE-
AGHG/Amec Foster Wheeler 2017a).

2.3 DAS SYNCHRONISIERUNGSPRO-
BLEM VON BLAUEM WASSERSTOFF

Die klimapolitischen Vorteile, vor allem bei der
Sektorkopplung, sind die wichtigsten Treiber fur
emissionsarme \Wasserstoffprojekte, ob nun
“Blau” oder “Grun"”. Allerdings kénnen gerade
groBere Projekte komplex werden, da sie eine
umfangreiche Koordination entlang der Wert-
schopfungskette erfordern. Das kann zu lang-
wierigen Verzégerungen und zusatzlichen Kos-
ten flhren.

Schon die Synchronisierung zwischen dem
Windstromausbau in Norddeutschland und
dem Neubau von Stromleitungen hat in
Deutschland zu groBen Problemen gefihrt.
Gegen Windparks und neue Stromtrassen regt
sich vielerorts lokaler Widerstand, der Projekte
verzdgert oder sogar vereitelt. Ein verschleppter
Ausbau von Wind- und Solarstromanlagen
wadre das groBte Investitionshindernis fur den
Ausbau von Griinem Wasserstoff.

Probleme der Koordination und Synchronisie-
rung sind bei Projekten fur Blauen Wasser-
stoff eher noch gréBer. Auch Endlagerstatten
fir CO; oder neue CO,-Pipelines durften in
Deutschland auf lokalen und regionalen Wider-
stand stoBen.

Geologisch geeignete Standorte sind auf dem
Festland ohnehin nur in begrenztem Umfang
vorhanden (siehe CCS-Kapitel). Wenn CO; bis
in alte Erdgasfelder vor Norwegen transportiert
werden muss, wird der Bau eines Netzes von
CO;-Pipelines notwendig, das die Emissionen
der Anlagen sammeln und abtransportieren
kann.

Eine Alternative ware der Bau der Wasserstoff-
anlagen direkt an der Kuste. Doch in diesem
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Fall misste der produzierte Wasserstoff Uber
groBere Distanzen ins Binnenland beférdert
werden, was ebenfalls erhebliche Kosten und
den Bau neuer Infrastrukturen erfordert.

Es liegt auf der Hand, dass in der Praxis unver-
meidliche Verzégerungen bei einem Glied in
dieser Wertschépfungskette (Erdgasversorgung,
SMR/ATM-Anlage, COj-Transport, CO;-Endla-
gerstatte) sofort zu héheren Kosten bzw. Inves-
titionsrisiken bei anderen Akteuren fihren. So
kéonnte z.B. eine Betriebsgenehmigung fur eine
neue Anlage von Blauem Wasserstoff so lange
verweigert werden, bis die CO-Endlagerfrage
technisch und rechtlich gel®st ist.

Diese Koordinationsprobleme sind schon
heute absehbar und kénnten wegen der kom-
merziellen Risiken viele Investitionen ausbrem-
sen. Es steht also zu befirchten, dass der Auf-
bau einer gréBeren Infrastruktur far Blauen
Wasserstoff inklusive der CCS-Entsorgung
Jahrzehnte in Anspruch nimmt.

Sollten sich bis dahin die im Markt erwarteten
Kostentrends realisieren, dann besteht die Ge-
fahr, dass Blauer Wasserstoff in groBerem Um-
fang erst dann zur Verfigung steht, wenn er
gegeniber Grinem Wasserstoff nur noch ge-
ringe oder Uberhaupt keine Kostenvorteile
mehr hat - aber weitaus hohere Emissionen
verursacht.

2.4 PREISRISIKEN DURCH ERDGAS

“NORMALE" MARKTPREISRISIKEN

Wahrend die Stromkosten bestehender PV- und
Windstromanlagen recht verlasslich einge-
schatzt werden kdnnen, ist die Versorgung von
Erdgas mit schwer kalkulierbaren Preisrisiken
verbunden. Dadurch werden auch die Kosten
von Blauem Wasserstoff unkalkulierbar.

Die Erdgasimportpreise Deutschlands schwank-
ten in den letzten sieben Jahren zwischen 15
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und 30 €MWh im Jahresdurchschnitt. 2018
war ein relativ teures Jahr, 2019 fielen die Prei-
se weltweit. Dahinter stehen kaum einschéatz-
bare Faktoren wie Wintertemperaturen oder
die chinesische Gaspolitik.

In den Jahren 2020 bis 2040 erwartet die IEA
tendenziell steigende Erdgaspreise in Europa,
die im moderaten Hauptszenario ohne CO;-
Abgaben durchschnittlich Richtung 30 €/MWh
klettern werden, falls politische Verwerfungen
(Geopolitik, Klimapolitik) ausbleiben (IEA
2019e, S.204).

Die Preise werden dabei zunehmend durch fle-
xible, weltweit operierende LNG-Anbieter defi-
niert. Die groBen traditionellen Pipelinegas-An-
bieter, also Russland und Norwegen, heben ihre
Preise bis auf ein Niveau, das den Verlust gro-
Ber Marktanteile an LNG-Anbieter aus Ubersee
gerade noch verhindert.

Die Untergrenze fur die Erdgaspreise wird
demnach in Zukunft durch die marginalen Kos-
ten bereits bestehender LNG-Terminals in den
USA, die Obergrenze durch die Neubaukosten
von LNG-Terminals definiert.

PREISRISIKEN DURCH HOHERE CO.-PREISE
Voraussichtlich werden in den kommenden Jah-
ren die CO-Emissionspreise steigen. Die Szena-
rien fr Europa und Deutschland reichen bis
Uber 100 €/t CO,. Dabei werden immer mehr
Emittenten erfasst, im In- und Ausland. Auch
CO2-belastete Erdgasimporte kdnnten mit ent-
sprechenden Abgaben belegt werden.

Die IEA rechnet bei hoheren CO;-Abgaben mit
Erdgaspreisen, die bis 2040 Uber 45 €MWh
klettern. Das entspricht in etwa 15 $/mmBtu
(IEA 2019e, Fig.1.22). Eine CO2-Abgabe von
100 €/t verdoppelt den aktuellen Importpreis
von Erdgas, denn bei einem Emissionsfaktor fir
Erdgas von 0,2 tCO/MWh wadren das Zusatz-
kosten von 20 Euro/MWh.
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Zwar kann bei Blauem Wasserstoff ein groBer
Teil der CO2-Emissionen durch die CCS-Einlage-
rung vermieden werden. Aber es bleiben pro-
zessbedingte Restemissionen und Emissionen
insbesondere in der Vorkette der Erdgasversor-
gung (siehe oben).

Bei hohen CO»-Preisen ist es auBBerdem pausibel
anzunehmen, dass auch die Preise fur den
Transport und die Endlagerung von CO; stei-
gen, insbesondere bei den begehrten groBen
Offshore-Lagerstatten in der Nordsee. Die Be-
treiber dieser Anlagen konnten ihre Preise an-
heben, da die Kunden andernfalls hohe CO;-
Abgaben entrichten mussten.

Das Angebot an CCS-Lagerstatten kann hinge-
gen nicht oder nur sehr langsam auf Preissigna-
le reagieren, da die Zahl geologisch geeigneter
Speicher nicht vergréBert werden kann. Die
Zahl der Lagerstatten in Europa wird jedoch im
Laufe der Jahre graduell wachsen, da immer
mehr alte Gas- und Olfelder in der Nordsee den
Betrieb einstellen.

ERDGAS - PREISRISIKO DURCH VER-
SCHARFTE KLIMAPOLITIK

Eine plotzliche Verscharfung der Klimaschutz-
politik Uber den erwarteten Pfad hinaus erhdht

ebenfalls die Gaspreisrisiken.

Zum Beispiel kdnnte ein beschleunigter globaler
Ausstieg aus der Kohle die Gasnachfrage
schlagartig erhéhen, also preistreibend wirken.

Eine konsequente Klimaschutzpolitik reduziert
zwar auch den Einsatz von fossilem Erdgas.
Kontraintuitiv kdnnte eine beschleunigte Klima-
schutzpolitik jedoch die internationalen Gas-
preise erhdhen, da die Produzenten und Inves-
toren angesichts der unsicheren Nachfrageaus-
sichten und des dann wohl turbulenten ener-
giepolitischen Umfeldes ihre Investitionen dras-
tisch reduzieren oder aufschieben.
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Daraus entsteht immer wieder ein tatsachliches
und erwartetes Markungleichgewicht zwischen
Gasnachfrage und Gasangebot. Die Gaspreise
darften in diesen Jahrzehnten stark schwanken.
Die Preisrisiken steigen also, auch fur die Pro-
duzenten von Blauem Wasserstoff.

ERDGAS - GEOPOLITISCHE PREIS- UND
VERSORGUNGSRISIKEN

Die Abhangigkeit von Gasimporten ist zumin-
dest latent mit Preisrisiken verbunden. Sie ha-
ben sich zwar in den letzten Jahrzehnten nicht
oder nur fir wenige Tage manifestiert (Transit-
gaskonflikte Ukraine/Russland 2006/2009).
Ende 2019 standen die langwierigen Verhand-
lungen zwischen Russland und der Ukraine
Uber Transitgas jedoch erneut auf der Kippe.
Die Sanktionen des Westens gegen Russland
sowie die Spannungen zwischen Berlin und
Washington angesichts des Baus der Gaspipe-
line Nord Stream 2 zeigen ebenfalls diese laten-
ten Risiken.

Insgesamt erscheint das internationale Umfeld
zur Zeit riskanter als sonst. Akteure in Ost und
West gehen Risiken ein (Krim, Irak, Iran), die
noch vor wenigen Jahren als "Tail-end-Risiken"
gegolten hatten. Insofern besteht das Risiko,
dass auch die Erdgasversorgung und damit die
Erdgaspreise in den Sog internationaler Krisen
geraten.

Die damit verbundenen Preisrisiken treffen
dann Anlagen fur Blauen Wasserstoff, fir die
Erdgas der gréBte Kostenblock darstellt. Anla-
gen fur Grinen Wasserstoff waren gegen sol-
che Risiken immun.

2.5 GRUNER WASSERSTOFF - DIE
VERFAHREN

Gruner Wasserstoff wird durch Wasser-Elektro-
lyse hergestellt. Dabei wird Wasser (H,0) mit
Hilfe von Strom in seine Bestandteile Wasser-
stoff (Hz) und Sauerstoff (O2) zerlegt. Die Her-
stellung von Grinem Wasserstoff ist emissions-
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frei, wenn der daflr benétigte Strom emissi-
onsfrei produziert wurde.

Nur etwa 0,1% des globalen Wasserstoffs wird
derzeit mit Wasser-Elektrolyse hergestellt. Sie
kommt bisher vor allem dann zum Einsatz,
wenn besonders reiner Wasserstoff z.B. in der
Elektronik bendtigt wird.

Seit einigen Jahren ist die Wasser-Elektrolyse
jedoch im Aufwind, da sie den in immer groBe-
ren Mengen verfligbaren Solar- und Windstrom
nutzen kann, ohne Schadstoff- oder CO,-Emis-
sionen zu erzeugen.

Da Grunstrom zudem immer kostenginstiger
produziert werden kann, wird Griner Wasser-
stoff allmahlich auch kommerziell attraktiver.
Neben dem Strom werden lediglich 9 Liter
Wasser benétigt, um 1 kg Wasserstoff zu pro-
duzieren (IEA 2019c¢, S.42).

Die Elektrolyseure haben die Wahl zwischen

drei Verfahren:

® AEL Alkaline Electrolysis (Alkalische Elektroly-
se)

® PEM Proton Exchange Membrane Electrolysis

e SOEC Solid Oxide Electrolysis

1. Die alkalische Elektrolyse ist ein oft er-
probtes und kommerziell eingesetztes Verfah-
ren. Es wurde schon in den 1920er-Jahren im
groBen MaBstab genutzt. In Landern mit gro-
Ben und kostengiinstigen Wasserkraftressour-
cen (Kanada, Norwegen u.a.) wurden damals
auch fur heutige Verhaltnisse enorm groBe An-
lagen mit bis zu 165 MW errichtet. Das kosten-
glnstigere und weniger standortabhangige
Dampfreforming-Verfahren, das Erdgas ver-
wendet, verdrangte jedoch diese Anlagen vom
Markt.

2. Die PEM Elektrolyse wurde von General
Electric in den 1960er-Jahren entwickelt und
eingesetzt. Diese Anlagen sind besser skalierbar
als die alkalischen Anlagen und flexibler ein-
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setzbar. Sie produzieren den Wasserstoff bereits
in hoher Kompression, so dass Lagerung und
Transport erleichert werden. Daflr waren die
Kosten in der Vergangenheit merklich hoéher.
Aber der Abstand zur alkalischen Elektrolyse
schrumpft rasch.

Daher gibt es gerade in Europa derzeit einen
Trend, verstarkt diese PEM-Verfahren einzuset-
zen (vgl. Abb.2.3). Die durchschnittliche GréBe
der projektierten Anlagen wachst derzeit von 1
MW bis auf 100 MW.

GegenUber den relativ starren SMR/ATM-Ver-
fahren far Blauen Wasserstoff, kdnnen sich die
gangigen Elektrolyseure (Alkalisch/PEM) sehr
schnell und mit flexibler Leistung an das
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schwankende Solar- oder Windstromdargebot
anpassen (Heinemann 2019, S.18). Das gilt fir
PEM-Anlagen noch starker als fur die alkali-
schen Elektrolyseure. Sie konnten in dieser
Funktion strategisch platziert werden, etwa in
der Nahe von groBen Offshore-Windparks, die
ansonsten zeitweise abgeregelt werden muss-
ten oder die bei Flauten keinen Strom ins Netz
abgeben kénnten.

3. Die SOEC-Anlagen stehen noch vor der
kommerziellen Einfihrung. Sie gelten als effizi-
ent und verwenden vergleichsweise preiswerte
Materialien. Allerdings arbeiten sie bei sehr ho-
hen Temperaturen, was die Anlagen belastet
(IEA 2019c, S.43).

Abb.2.3 Elektrolyse - Projektpipeline bis 2023 (Stand Mitte 2019)
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GREENPEACE ENERGY EG

27



2.6 KOSTENTRENDS BIS 2030 UND
2050: GRUNER VS BLAUER WAS-
SERSTOFF

Die Kosten der gangigen Elektrolyse-Verfahren
fallen derzeit rasch. Diverse Verbesserungen
und Innovationen sind in der Testphase, so dass
sowohl bei den Kosten wie auch bei der Effizi-
enz der Elektrolyse sprunghafte Fortschritte zu
erwarten sind.

Auch durch Upscaling werden Kostensenkun-
gen erwartet. Die groBten heute arbeitenden
Elektrolyseure haben eine Kapazitat von 10
MW, aber weitaus gréBere Anlagen mit
100-250 MW sind bereits in der Planung
(Schmidt 2017; IEA 2019e, S.590).

Praktisch alle Marktexperten rechnen daher mit
steil fallenden Kosten fur Griinen Wasserstoff in
den kommenden Jahren, wie auch die folgende
Ubersicht zeigt. Die Investitionskosten der Elek-
trolyseure fallen demnach in den kommenden
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zwei Jahrzehnten auf einen Bruchteil der heuti-
gen Ausgaben. Im Moment ist Grauer Wasser-
stoff (Erdgas ohne CCS) allerdings noch deut-
lich kostengiinstiger.

1. IEA

Die Internationale Energieagentur IEA geht da-
von aus, dass Grauer Wasserstoff in dieser De-
kade an den meisten Standorten mit 1-2 $/
kgH> kostenginstiger bleiben wird als Griuner
Wasserstoff oder Blauer Wasserstoff.3

An glnstigen internationalen Standorten
kommt Griner Wasserstoff allerdings schon
heute in diese Preisregionen. Insbesondere in
China kann heute Griner Wasserstoff zu Kos-
ten von 2-2,3 $/kgH, hergestellt werden, wie
eine Analyse fur funf Provinzen zeigt (IEA
2019¢, S.62). In Deutschland liegen die Kosten
aktuell jedoch deutlich hoher.

Das folgende Schaubild (Abb.2.4) zeigt die Er-
gebnisse einer Sensitivitatsanalyse, also den
Einfluss verschiedener Variablen auf die Geste-

3 Zur Umrechnung: 1 €/kgH; = 3 ct/kWh Heizwert Hy

Abb.2.4 Kostenvergleich Griner vs Blauer Wasserstoff - Europa im Jahr 2030

USD/kgH,
(=)}

grid renewable without CCUS  with CCUS

Source: IEA 2019. All rights reserved.
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Quelle: [EA (2019¢), Fig.16
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hungskosten von Wasserstoff in Europa im Jahr
2030.

Vergleicht man die fir Europa politisch relevan-
ten Félle von Wasserstoff aus Renewables (Gri-
ner Wasserstoff) und Wasserstoff aus Erdgas
mit CCS (Blauer Wasserstoff), dann wird deut-
lich, dass die Strompreise bzw. die Erdgaspreise
den gréBten Einfluss haben (grin schraffiert).
Setzt man Erdgas ohne CCS ein, dann spielen
die CO,-Preise eine wichtige Rolle.

Sobald Griiner Wasserstoff aus ausreichenden
Mengen von Wind- oder Solarstrom erzeugt
werden kann, wird er preislich mit Blauem
Wasserstoff und selbst mit Grauem Wasserstoff
(ohne CCS, aber mit CO;-Preisen) schon 2030
in Europa konkurrenzfahig sein.

Fur das Jahr 2030 rechnet die IEA in Europa
mit Kosten von Griilnem Wasserstoff in Hohe
von 2-4 $/kgHz (gunstiger Standort, 40 $/
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MWh Stromkosten, 4000h Volllaststunden),
wenn Solar- und Windstrom zur Verflgung
stehen. Die Kosten fir Blauen Wasserstoff
werden bei 1,5-3 $/kgH2 gesehen und damit
auf einem ahnlichem Niveau wie Grauer Was-
serstoff, der von hoheren CO,-Kosten belastet
wird. Dabei unterstellt die IEA bis dahin CO;-
Preise von durchschnittlich 40 $/t (ca. 35 €/t).

Der Kostenvergleich zwischen Grinem und
Blauem Wasserstoff hangt allerdings von vielen
Variablen ab. Wenn es Elektrolyseuren bei-
spielsweise gelingt, durch einen Mix aus Uber-
schissigem Solar-/Windstrom und normalen
Einkaufspreisen ihre Stromkosten auf durch-
schnittlich 20 $/MWh zu senken und eine Aus-
lastung von 3000 Stunden pro Jahr zu errei-
chen, liegen sie selbst bei niedrigen Gaspreisen
von 20 $/MWh auf demselben Kostenniveau
wie Anlagen fur Blauen Wasserstoff (vgl.
Abb.2.5).

Abb.2.5 Kostenvergleich Gruner vs Blauer Wasserstoff - Abhangigkeit von Erdgas- und Strompreisen

w

Source: IEA 2019. All rights reserved.
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Eine wichtige Rolle spielt dabei auch der Kos-
tentrend bei Elektrolyseuren. Die IEA sieht die
Investitionskosten (inklusive Nebenanlagen)
derzeit bei 500-1400 $/kW Kapazitat bei Alkali-
schen Elektrolyseuren, bei 1100-1800 $/kW fir
PEM-Anlagen und bei 2800-5600 $/kW fur
SOEC-Anlagen.

Diese Kosten werden bis 2030 fir die dann
wohl favorisierten PEM-Anlagen auf 400-650 $/
kW und langfristig sogar auf 200 $/kW sinken
(IEA 2019c, S.44/46/52).

Sollte Griner Wasserstoff energiepolitisch einen
hoheren Stellenwert erlangen und der Anteil
von kostengtinstigem Grinstrom am Strommix
rasch wachsen, verbessert sich die Auslastung
dieser Anlagen. Die Kosten fur die Produktion
von Wasserstoff fallen dann noch starker.

Selbst bei hohen Kapitalkosten (im Beispiel der
[EA wird mit 8% diskontiert) und Stromkosten
von 40 €/ MWh kénnen dann die Gestehungs-
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kosten fur Grinen Wasserstoff auf 2 $/kgH:
sinken, also auf ein ahnliches Niveau wie fossil
erzeugter Wasserstoff (sieche Abb.2.6).

2. IRENA

In den Analysen der IRENA (International Re-
newable Energy Agency) gibt es dhnliche Er-
wartungen wie bei der IEA.

Die Investitionskosten fur Alkalische Elektroly-
seure werden heute bei 840 $/kW und in Zu-
kunft bei nur noch 200 $/kW gesehen. Der un-
tere Wert wird demnach schon heute in China
erreicht. Er soll sich in den nachsten Jahren
weltweit durchsetzen (Gielen 2019, S.26f).

Die Erdgaspreise sind in diesen Szenarien unter-
schiedlich hoch. Sie werden in einer Bandbreite
von 5,7-17,1 €/ MWh gesehen. Hier lage
Deutschland am oberen Ende, haufig sogar
dardber.

Abb.2.6 Kostenvergleich Griner vs Blauer Wasserstoff - Investitionskosten fur Elektrolyseure

Future levelised cost of hydrogen production by operating hour for different electrolyser
investment costs (left) and electricity costs (right)
Electricity price USD 40/MWh CAPEX USD 450/kW,
.10 10
I
g
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2 8 8 ——USD 100/MWh
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Notes: MWh = megawatt hour. Based on an electrolyser efficiency of 69% (LHV) and a discount rate of 8%.
Source: IEA 2019. All rights reserved.
Quelle: IEA (20190¢), Fig.12
GREENPEACE ENERGY EG

30



Griner Wasserstoff kann in diesen Szenarien
gegeniber Blauem Wasserstoff heute nur dann
konkurrenzfdhig sein, wenn die durchschnittli-
chen Strombezugskosten extrem niedrig sind,
also unter 20 €/ MWh liegen. Bis zum Jahr 2050
sind die Investitionskosten fir Elektrolyseure
und die Stromkosten dann aber so stark gefal-
len, dass Grlner Wasserstoff in den meisten
Fallen kostenglnstiger hergestellt werden kann
als Blauer Wasserstoff (vgl. Abb.2.7).

An den besten Standorten weltweit wird Gri-
ner Wasserstoff allerdings schon in den kom-
menden 3-5 Jahren wettbewerbsfahig. Weitere
Standorte und Lander folgen in den Jahren da-
nach, da die Kosten fur Grauen Wasserstoff
durch die CO;-Bepreisung eher steigen als fal-
len werden.

Die Abb.2.8 zeigt, in welchem Tempo Griner
Wasserstoff gegentber Blauem Wasserstoff
(graue Flache im Diagramm) attraktiv werden
kénnte. An den besten Standorten weltweit
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geschieht das schon in diesem Jahrzehnt. Bei
durchschnittlichen Standorten, wie sie fur
Deutschland typisch waren, kann im nachsten
Jahrzehnt damit gerechnet werden.

3. Agora Energiewende

Die Berater von Agora Energiewende sind et-
was pessimistischer als die internationalen Or-
ganisationen. Sie sehen die Kosten fur Grinen
Wasserstoff, der in Deutschland produziert
wird, im Jahr 2030 immer noch bei rund 4,0 €/
kgHz, was deutlich Uber den aktuellen Kosten
der SMR-Verfahren liegt (1,8 €/kgH>). Bis 2050
kdnnen die Kosten dann auf 2,8 €/kgH; fallen.

Die Annahmen sind hier Investitionskosten der
Elektrolyseure von 500 €/kW (2030) und 250 €/
kW (2050), 3000 Volllaststunden pro Jahr und
Windstromkosten von 60 €/MWh im Jahr 2030
und 50 €/MWh im Jahr 2050 (Schneider 2019,
S.33).

Abb.2.7 Griner vs Blauer Wasserstoff - Elektrolyseure heute und 2050

Hydrogen costs at different electricity prices and electrolyser Capex*
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Importierter Griner Wasserstoff liegt preislich
auf einem d&hnlichen Niveau wie inlandische
Angebote mit 3,3 €/kgH; im Jahr 2030 und 2,9
€/kgH> in 2050, inklusive der Transportkosten
von 1,35 €/kg (Joas 2019 S.187; Schneider
2019, S.33, Kap.3.3.10, Tab.4-7).

Angesichts der vielen Variablen bei importier-
tem Wasserstoff ist aus heutiger Sicht unklar,
ob inlédndischer oder importierter Wasserstoff
attraktiver sein wird. Agora vermutet, dass die
Kostenunterschiede gering bleiben.

Die Waagschale koénnte sich schneller zuguns-
ten von Grlnem Wasserstoff senken, wenn die
Erdgaspreise starker als erwartet steigen sollten
oder wenn die groBBen CCS-Einrichtungen nicht
rechtzeitig oder nur zu hohen Preisen zur Ver-
flgung stehen und damit die Kosten fiir Blauen
Wasserstoff steigen.
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Gerade die groBBtechnischen Eigenschaften von
Blauem Wasserstoff erzeugen bei diesem Tech-
nologiepfad Investitionsrisiken, die bei den eher
modularen und flexiblen Pfaden fur Grinen
Wasserstoff weniger relevant sind. Aktuelle Pro-
jekte far Blauen Wasserstoff wie H21 in Nord-
england oder H-Vision in Rotterdam erfordern
Milliardeninvestitionen und involvieren zahllose
Akteure mit unterschiedlichen Interessen.

4. DNV

Zu &hnlichen Schlussfolgerungen wie IEA und
IRENA kommen die Experten der norwegischen
DNV GL. Bis 2050 werden groB3e Elektrolyseure
mit Grinstrom dafr sorgen, dass Griner Was-
serstoff weltweit zur kostenglnstigsten Produk-
tionsform flr Wasserstoff wird. Schon ab 2030
wird Griner Wasserstoff an vielen Standorten
konkurrenzfahig sein (Aarnes 2018, Kap 5.2.1,
Kap.3.2.1,5.8.).

Abb.2.8 GrlUner vs Blauer Wasserstoff - Situation heute und 2050

LCOH (USD/kg H,)

Hydrogen production costs from solar and wind vs. fossil fuels
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Quelle: Gielen (2019), Fig.14
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5. Energy Brainpool

Auch die deutsche Energy Brainpool erwartet
deutliche Verschiebungen. Heute ist Grlner
Wasserstoff noch weitaus teurer als Grauer
Wasserstoff. Aber die Preissteigerungen fir
Erdgas (auch durch CO;-Preise) und die stark
fallenden Kosten fur Elektrolysegas drehen die
Verhaltnisse in den 2030er Jahren um.

Wahrend Grauer Wasserstoff bis dahin 2,2 €/
kgH> kostet, fallen die Kosten fur Griinen Was-
serstoff auf 0,7-1,1 €/kgHa, je nachdem, wieviel
Grunstrom und Uberschussstrom zur Verfii-
gung stehen (Huneke 2018).

6. Gigler/Weeda

Gigler/Weeda sehen die aktuellen Produktions-
kosten fur Griinen Wasserstoff bei 5-5,5 €/kgH>
(alkalische Elektrolyse) bzw. 6-6,5 €/kgH;
(PEM), wenn man Stromkosten von 70-80 €/
MWh unterstellt (Gigler 2018, Kap. 5.3, 5.6,
App.3).

Bis 2030 sollten die Kosten bei beiden Verfah-
ren auf durchschnittlich 3-3,5 €/kgH, fallen.
GroBe Anlagen kénnten bereits unter 2 €/kgH>
liegen, also unter den Kosten fir viele Anlagen
von Blauem Wasserstoff.

Ein CO2-Preis von 100 €/t (oder alternativ die-
selben Kosten fur CCS-Verfahren) ist dabei mit-
entscheidend fur die Attraktivitat von Grinem
Wasserstoff. Er wird SMR-Verfahren um etwa
0,9 €/kgH; verteuern.

Aber selbst dann mdissten die Strompreise in
Zukunft unter 30 €kWh liegen, um Grlnen
Wasserstoff konkurrenzfahig zu machen. Sollte
das nicht gelingen, mussten alternativ die In-
vestitionskosten fur Elektroyseure unter 300 €/
kW fallen, so die Autoren. Das wiederum
scheint aus heutiger Sicht machbar.

7. Poyry
Die Experten der finnischen Poyry bleiben eben-
falls etwas pessimistischer flr Grinen Wasser-
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stoff. Blauer Wasserstoff bleibt hier auch im
Jahr 2050 mit 1,6 €/kgH; etwa ein Drittel kos-
tengunstiger als Griner Wasserstoff mit 2,2 €/
kgH>. Selbst die Methanpyrolyse ist mit 2,0 €/
kgH> etwa 10% kostenglnstiger als Gruner
Wasserstoff (Poyry 2019, Kap. 2.5.2).

Die Annahmen sind ein Erdgaspreis 20 €/ MWh;
eine 30%-Auslastung der Elektrolyseure; Inves-
titionen von 544 €/kW fir Elektrolyseure und
ein Strompreis von 30 €/ MWh.

8. Navigant

Navigant erwartet ebenfalls langerfristig kon-
kurrenzfahigen Grinen Wasserstoff. Die Kosten
sollen 2050 bei 1,0-1,7 €/kgH; (30-52 €/MWh)
liegen, je nach Stromkosten. Blauer Wasserstoff
wird dhnlich hoch bei 1,7 €/kgH; (50 €MWh)
gesehen, wie in Abbildung 2.9 zu sehen ist
(Navigant 2019, S.33).

2.7 PREISSTURZ BEI ELEKTROLY-
SEUREN?

Bei Solarzellen und Batterien gab es in den letz-
ten zehn Jahren Uberraschend schnelle Kosten-
senkungen. Das koénnte auch bei Elektroyseu-
ren gelingen. Das zeigen jiingste Analysen.

Die untere Grenze fur Anlagen in Europa liegt
derzeit um die 500 $/kW Kapazitat. Im Durch-
schnitt sind es knapp 1000 $/kWe.

In China sind laut Analysen von Bloomberg
New Energy Finance (BNEF) bereits heute Prei-
se von 200 $/kW moglich. Bis 2030 kdnnten
die Preise dort noch weiter bis auf 115 $/kWe
fallen, wie in Abb.2.10 zu sehen ist (Deutsch
2019; Mathis 2019).

Massenfertigung und niedrige Kosten ermogli-
chen in China bei den fihrenden Herstellern
wie Beijing CEl Technology Co., Ltd., Suzhou
Jing Li Hydrogen Production Equipment Co.,
Ltd. und vor allem bei Tianjin Mainland Hydro-
gen Equipment Co., Ltd. (THE) diese neuen
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Abb.2.9 Grlner vs Blauer Wasserstoff - Preisprognose 2050
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Quelle: Navigant (2019), Fig.18

Abb.2.10 Kosten von Elektrolyseuren 2019-2030
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Preisdimensionen. THE ist der weltweit fihren-
de Anbieter von Alkalischen Elektrolyseuren
und kooperiert in Europa mit der norwegischen
HydrogenPro.

Bis 2030, so BNEF, kdnnten auch europaische
Hersteller zumindest auf das Preisniveau von
200 $/kW aufschlieBen, wenn die Branche wie
erwartet wachst. GroBere Anlagen in groB3er
Stlckzahl ermoglichen doppelte Skaleneffekte.
Zudem konnten Teile der Fertigung in Lander
mit geringeren Kosten ausgelagert werden.
Auch die Kosten fur regenerativen Strom wer-
den weiter fallen. So erwartet BNEF bis 2030
einen Rickgang auf 24 $/MWh und bis 2050
auf nur noch 15 $/MWh.

Dadurch fallen die Kosten fur Grinen Wasser-
stoff deutlich schneller als in den meisten Pro-
gnosen bislang erwartet.

Kosten von 1,3 $/kgH; fiir Griinen Wasser-
stoff ldgen dann bereits 2030 unter den
Preisen fir Blauen Wasserstoff, die ein-
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schlieBlich der CCS-Aufwendungen bei 1,5-2,5
$/kgH2 gesehen werden. Selbst bei konservati-
verer Einschatzung wird Griner Wasserstoff
weltweit bis 2030 auf 3 $/kgH; fallen und bis
2050 auf nur noch 1 $/kgHz (Mathis 2019).

Agora Energiewende kommt zu dhnlichen
Schlussfolgerungen. Die Produktionskosten fur
Grinen Wasserstoff in Europa kdnnten bei ra-
pide fallenden Kosten fur Elektrolyseuren bis
2030 von derzeit 2,50-6,80 $/kgH. auf nur
noch 1,40 $/kgH: sinken. Bis 2050 seien sogar
0,80 $/kgH2 maglich (Deutsch 2019).

Die stark fallenden Kosten fur Elektrolyseure
ermoglichen in Zukunft eine kostengunstige
Produktion, selbst wenn die Anlage nur einen
geringen Auslastungsgrad hat. Die Betreiber
kénnten den Betrieb dann auf Zeiten mit sehr
geringen Stromkosten beschranken.
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3. DIE EMISSIONEN: ERDGAS
UND BLAUER WASSERSTOFF

Ohne Erdgas kein Blauer Wasserstoff, zumin-
dest in Europa. Fast alle Projekte verwenden
fossiles Gas als Brennstoff und Rohstoff. Das
kann ein Vorteil sein, denn die Erdgaspreise
sind derzeit niedrig. Doch gleichzeitig ist Erdgas
die Achillesferse des Blauen Wasserstoffs, da
damit hohe Emissionen und Preisrisiken ver-
bunden sind, die von den Wasserstoffprodu-
zenten nicht beeinflusst werden kénnen.

Erdgas ist weltweit die am schnellsten wach-
sende Quelle von Treibhausgasen. Die IEA rech-
net in ihrem Hauptszenario mit einem Anstieg
des Verbrauchs um 36% bis zum Jahr 2040.
Selbst in ihrem Nebenszenario mit verstarkem
Klimaschutz ("Sustainable Development")
bleibt er nahezu konstant (IEA 2019e, S.38).

Wahrend der Kohleverbrauch stagniert und der
Olbedarf nur noch langsam wachst, riickt Erd-
gas daher immer starker in den Fokus der in-
ternationalen Klimapolitik. Erst allmahlich wird
klar, dass Erdgas erhebliche Klimarisiken birgt,
die Uber die Nutzung im Hausbrand, in Gas-
kraftwerken oder eben auch bei der Herstel-
lung von Blauem Wasserstoff hinausgehen.

Diese Problematik verscharfte sich in den letz-

ten Jahren durch drei Trends:

e den energieintensiven Transport von verflUs-
sigtem Erdgas (LNG)

e die boomende unkonventionelle Erdgas- und
Olproduktion in den USA (Schiefergas/Schie-

ferdl) mit ihren hohen Klima- und Umweltbe-
lastungen

e neue Erkenntnisse Uber den Umfang von Fla-
ring (Abfackeln von Erdgas) und Methan-
emissionen bei der Erdgasférderung

3.1 ERDGAS - EMISSIONEN IN DER
VERSORGUNGSKETTE

Schon bevor Ol und Gas die Verbraucher errei-
chen, sind erhebliche Emissionen durch die
Forderung, Aufbereitung und den Transport der
Energierohstoffe entstanden.

Bei Erdol sind es 95kg COze je Barrel Ol (159
Liter), die in dieser Vorkette (Supply Chain) be-
reits emittiert wurden; bei Erdgas sind es fur
dieselbe Energiemenge sogar 100kg COe. Das
entspricht durchschnittlich 59 g COze fiir jede
kWh in Form von Erdgas (Heizwert).

Auf die Vorkettenemissionen entfallen damit
rund 25% der Gesamtemissionen (Vorkette +
Verbrennung/Nutzung), so die IEA in ihrer ak-
tuellsten Schatzung fur das Jahr 2018 (IEA
2020, S.30).

Erdgas beschleunigt den Klimawandel also
nicht nur durch die direkten CO;-Emissionen
bei der Verbrennung in Kraftwerken oder im
Gasboiler, sondern auch in der Vorkette (Supply
Chain). Sie entstehen:
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® bei der Erdgasférderung (Flaring/Abfacke-
lung, Leckagen und Venting/Methanschlupf)

e bei der Verflussigung zu LNG (Energieauf-
wand)

e beim Transport per Pipeline (Energieauf-
wand, Methanschlupf)

® beim Transport per LNG-Tanker (Methan-
schlupf)

e bei der Verteilung von Erdgas im nationalen
und kommunalen Leitungsnetz (Leckagen,
Energieaufwand)

® bei den Verbrauchsstellen selbst (Leckagen)

Der Umfang dieser Methanemissionen lasst sich
nicht exakt erfassen. Eine Untersuchung der
UNFCC zeigte fur das Jahr 2015 zunachst nur
etwa 14 Mio. Tonnen Methanemissionen (Me-
than ist der Hauptbestandteil von Erdgas) ent-
lang der Wertschopfungskette von Erdgas
(Stern 2017, S.41-44; LeFevre 2017, S.14/21).
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bung offizieller Daten in 14 wichtigen Gaslan-
dern. Sie enthdlt zahlreiche fragwirdig wirken-
de Minimalzahlen und markiert insofern nur
eine Untergrenze (vgl.. ausfihrlich zur Metho-
dik IEA 2017b, S.411). Die folgende Tabelle
(Abb.3.1) zeigt die dort offiziell gemeldeten
Emissionen.

Die relativ hohen Werte fir die USA sind vor
allem auf die rasante und nur unzureichend
regulierte ErschlieBung neuer Gas- und Olvor-
kommen in Schieferregionen zurlickzufuhren.
Andererseits ist die Kontrolldichte in den USA,
wenn auch unzureichend, so doch immer noch
vollstandiger als in vielen anderen Forderstaa-
ten. Insofern bilden die 14 Mio. Tonnen Me-
than eine Untergrenze. Zudem kénnen viele
Leckagen, etwa in der Tiefsee nach Bohrungen
oder unvollstandig versiegelte Landbohrungen,
Uberhaupt nicht systematisch erfasst werden.

Hier handelt es sich jedoch nur um eine Erhe-

Abb. 3.1 Staatlich gemeldete Methanemissionen der Erdgasindustrie in 14 Landern im Jahr 2015

Methane emissions from the natural gas sector in selected Annex 1 countries in
2015 (thousand tonnes of methane)
E&P Transmission | Distribution Other Total Rate **

Australia* 42 12 172 0 226 0.2%
Canada 104 46 36 295 483 0.2%
France 0 24 20 - 44 0.1%
Germany 1 76 89 27 193 0.2%
Italy 9 31 142 - 182 0.2%
Netherlands 0 7 6 - 13 Neg
Poland 16 6 13 - 35 0.1%
Romania 138 7 20 20 185 1.2%
Russia 1164 3715 497 - 5376 0.6%
Spain 0 2 24 - 26 0.1%
Turkey 2 24 54 - 80 0.1%
Ukraine 75 54 433 575 1137 1.4%
UK 3 2 149 - 154 0.1%
USA 4709 1349 439 - 6497 0.5%
*2012 data
**based on level of reported emissions as a percentage of either the country’s 2012 production or consumption,
whichever is the greater.
Source: Le Fevre (2017) based on UNFCC and BP World Energy Statistics, Table 4, p.15.

Quelle: Stern (2017), Table A4.1
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Da die Treibhausgaswirkung von Methan 25-
fach (fur einen Zeithorizont von 100 Jahren) bis
100fach (Zeithorizont 20 Jahre) hdher ist als die
von COy, belastet die Erdgasférderung allein in
dieser unvollstandigen Auflistung die Klimabi-
lanz mit mindestens 350 Mio. Tonnen CO»-
Aquivalenten (25x14 Mio.t Methan). Wegen
der Dunkelziffer vermutlich sogar mit erheblich
héheren Mengen.

Die meisten dlteren Studien zur Umweltbelas-
tung durch Blauen Wasserstoff unterschatzen
oder ignorieren diese enorme Treibhausgaswir-
kung der Vorkette. Jingere Studien mussten
nach neuen Erkenntnissen die Werte fir Me-
thanemissionen in der Erdgasindustrie deutlich
von einem Anteil von 1,2% auf mindestens
1,7% heraufsetzen. Dieser Trend setzt sich
nicht zuletzt wegen der rasch wachsenden
Schiefergas- und Schieferélférderung in den
USA fort (Balcombe 2018a).

Aktuellere Untersuchungen Uber Methan-Emis-
sionen von Schieferdl- und Schiefergasquellen
legen nahe, dass selbst diese Zahlen tberholt
sind. Die Schatzwerte fur die Vorkettenemissio-
nen bewegen sich in der Literatur immer weiter
nach oben. In den USA erregt das Thema mitt-
lerweile mehr Aufmerksamkeit, so dass die
meisten neuen Daten Uber die dortige Situation
vorliegen.

Demnach entweichen dort 1,5-4,9% des Me-
thans im Produktions- und Transportprozess der
Erdgasindustrie. Der Klimaschaden durch Erd-
gas ist also schon vor der Verbrennung enorm.
Bei 1,5%-Methanschlupf entstehen demnach
27% der Gesamtemissionen schon vor der
Nutzung. Bei 4,9%-Methanschlupf waren
es sogar 55%. Einzelne Untersuchungen
kommen auf noch héhere Werte, allerdings nur
mit extremen Annahmen (Traber 2019). Ein
Uberblick tber jingere Untersuchungem zahl-
reicher Gasfelder in den USA (konventionell
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und Schiefergas) deutet auf 2,3%-3,4% Me-
thanemissionen (Howarth 2019).

Die IEA hat angesichts der unbefriedigenden
Datensituation einen neuen Anlauf gestartet,
globale und aussagekraftige Daten zu ermit-
teln. Sie Ubertragt dabei Erkenntnisse aus rela-
tiv gut erfassten US-Regionen und lokalen Ein-
zelstudien auf andere Gasregionen weltweit
und passt diese Werte dann um den Faktor 0,7
bis 3,6 an, je nach Zustand der dortigen Gasin-
frastruktur, Regulierungs- und Kontrolldichte
etc. (IEA 2017, S.413). Zudem wurden die Zah-
len angesichts des Wachstums der Erdgasindus-
trie weltweit jahrlich erhoht.

Zuletzt wurde fur Daten aus dem Jahr 2018 mit
diesem Ansatz versucht, die Vorkettenemissio-
nen von Erdgas zu erfassen und globale Wer-
te zu ermitteln (Stern 2019, S.27, App.A; IEA
2018b, S.487-491, IEA 2020, S.130). Die Ab-
bildung 3.2 und 3.3 zeigen die Quellen der der
knapp 40 Mio. Tonnen Methanemissionen, die
bei der Roholférderung und dem Processing
von Rohol freiwerden, sowie der 45 Mio. Ton-
nen Methanemissionen, die bei der Forde-
rung, dem Processing und beim Transport von
Erdgas in die Atmosphare gelangen (IEA 2020,
S.130; IEA 2018b, IEA 2017b, S.414). Das wa-
ren 1,7% der Férdermenge.

Allein die Supply Chain von Erdgas ist also
laut IEA fir 1,1-4,5 Gigatonnen COze ver-
antwortlich, je nach Zeithorizont. Das Flaring
(Abfackeln) von Erdgas und die Methan-Emis-
sionen, die begleitend zur Bohrung und Forde-
rung entstehen, sind die gréBten Verursacher.

Die Vorkette verursacht damit laut IEA durch-
schnittlich 25% der Gesamtemissionen von
Erdgas (IEA 2018b, S.490; Balcombe 2018,
Kap.3.1). Balcombe (2018c) kam ebenfalls auf
25%. Auch Le Fevre (2017, Tab.8) schatzt, dass
die Supply Chain tber 20% zu den Gesamte-
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Abb. 3.2 Globale Methanemissionen der Erdgasindustrie 2017

Breakdown of GHG emissions by element for oil and gas, 2017

oil Gas
3100 Mt CO,-eq 2100 Mt CO,-eq
= Energy for extraction
® Flaring
 Refining

m Crude transport
= Product transport
= Venting CO,

Pipeline V
“ LNG

® Upstream methane
= Downstream methane

The extraction, processing and transportation of oil and gas is responsible for
nearly 15% of global energy sector GHG emissions today

Quelle: IEA (2018b), Fig.11.8

Abb. 3.3 Globale Methanemissionen der Erdgasindustrie nach Region 2018

ii) Tackle methane emissions. Upstream activities are responsible for the majority
of methane leaks from oil and gas operations today

Regional and sectoral breakdown of estimated methane emissions from oil and gas operations, 2018

By region By sector
Eurasia
Oil upstream
Middle East
North America Gas upstream
Africa — Gas downstream
C & S America Flaring
Asia Pacific
Oil downstream
Europe

Mt Mt

Notes: C & S America = Central and South America.
Source: Based on |EA (2018), World Energy Outlook 2018, www.iea.org/weo2018. An interactive version of these data is available at https://www.iea.org/reports/methane-tracker/country-
and-regional-estimates.

Quelle: IEA (2020)
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missionen beitragt. Bei LNG-Transporten sind es
demnach sogar Uber 30%. Diese Zahlen de-
cken sich mit den Erkenntnissen der IEA und
der Wasserstoff-Studien, die weiter unten vor-
gestellt werden.

Das ist ein besonders heikles Problem fiir die
Klimabilanz von Blauem Wasserstoff. Selbst
wenn man von den modernsten CCS-Anlagen
ausgeht, missen die hohen Vorkettenemissio-
nen addiert werden, die von den Wasserstoff-
produzenten kaum beeinflusst werden kénnen.
Sollte das Erdgas zudem Uber LNG, alte Pipe-
lines und groBe Entfernungen zu den deut-
schen Wasserstoffanlagen gelangen, sind diese
Emissionsanteile eher noch konservativ ge-
schatzt.

Die Emissionen sind zwar unterschiedlich je
nach Region und Lagerstatte, aber die Spann-
breite ist bis auf wenige Ausnahmen relativ
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klein. Es ist also auch durch gezielte Beschaf-
fungsstrategien kaum maoglich, die Emissionen
stark zu verringern (vgl. Abb.3.4). Die glnstigs-
ten Lieferstrome erzeugen 50 kg COe/boe (Ol
aquivalente), der Durchschnitt liegt bei 100 kg
CO2/boe).

BESONDERE PROBLEME BEI ASSOCIATED
GAS

Ein besonderes Problem stellt das sog. Associa-
ted Gas dar, das in einem Ol/Gas-Gemisch in
Olfeldern an die Oberfliche gelangt. Diese
Gasmengen liegen weltweit bei 565 Mrd. Ku-
bikmeter (bcm) Erdgas bei stark steigender
Tendenz. Die USA sind als gréBter Olproduzent
der Welt auch der mit Abstand gréBte Forderer
von Associated Gas mit einem Weltmarktanteil
von etwa einem Drittel.

Erhebliche Mengen an Associated Gas werden
abgefackelt (Flaring) oder entweichen unkon-

Abb.3.4 Vorkettenemissionen von Erdgas (Scope1/Scope2) - Verteilung nach Volumina und Typ
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Source: |IEA (2018), World Energy Outlook 2018, www.iea.org/weo2018.

Estimated scope 1 and 2 emissions intensity of global natural gas production, 2018
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Note: kg CO2/boe = kilogrammes of CO2 per barrel of oil equivalent. Energy for extraction includes emissions from processing to remove impurities before transport. Upstream methane
includes emissions from production, gathering and processing; downstream methane includes emissions from shipping (if applicable), transmission and distribution (see IEA [2017] for
further details). One tonne of methane is assumed to be equivalent to 30 tonnes of CO: (the 100-year “global warming potential”).
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trolliert als Methan in die Atmosphare (Venting/
Methanschlupf), da sich die Foérdertechnik auf
die Gewinnung des hoherwertigen Ols konzen-
triert.

Nur etwa drei Viertel des Associated Gas kom-
men auf dem Markt an. Die I[EA geht davon
aus, dass 140 Mrd. Kubikmeter dieser Erdgas-
vorkommen pro Jahr ungenutzt abgefackelt
und 60 Mrd. Kubikmeter ungenutzt in die
Atmosphare entweichen (IEA 2019e, S.189).
Allein diese Verluste kénnten den deutschen
Gasverbrauch 2,5fach decken.

Insbesondere die steil wachsende Produktion
von Shale Oil (Schieferél, Tight Oil) in den USA
stellt ein Problem dar. Allein im Schieferolbe-
cken Permian Basin (Texas/New Mexico) wurden
2019 etwa 7 Mrd. Kubikmeter abgefackelt. Im
Bakken-Schieferélvorkommen (North Dakota)
wird etwa ein Drittel des Gases ungenutzt ab-
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gefackelt (IEA 2019e, S.193). Nur ein geringer
Anteil der Bohrstellen in den USA nutzt RECs
(Reduced Emission Completion), um die Emis-
sionen zu minimieren.

Im regionalen Vergleich sind das aber noch re-
lativ gute Werte. Die Abb.3.5 zeigt, dass der
Anteil der entweichenden oder abgefackelten
Gase in Afrika bei 50% liegt. Auch in der Regi-
on Eurasien (insb. Russland) wird ein Drittel der
Gasmengen klimaschadlich verschwendet (IEA
2020, S.127).

Die Klimaschaden durch Erdgas sind also be-
deutend hoher als die 2,1 Mrd. Tonnen CO;-
Aquivalente, die bei der Erdgasproduktion im
engeren Sinn entstehen (siehe oben). Da es sich
beim Associated Gas jedoch um ein Nebenpro-
dukt der Olférderung handelt, kénnen diese
Emissionen zwar dem “fossilen Komplex”, aber
nur indirekt der Erdgasversorgung von Wasser-

Abb.3.5 Abfackeln (Flaring) und Methanschlupf (Venting) bei der Erdélférderung
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i) Minimise flaring: Flaring of associated gas is still widespread in many parts of

Use of associated gas by region, 2018
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Source: IEA (2019), World Energy Outlook 2019, www.iea.org/weo2019.
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Quelle: IEA (2020)



stoffproduzenten (Blau oder Grau) zugerechnet
werden.

Eine indirekte Zurechnung ware nur Uber die
sog. Raffineriegase mdoglich, die in Raffinerien
dem Roholgemisch entzogen werden und auch
zur Wasserstoffproduktion eingesetzt werden.
Eine Quantifizierung ist jedoch schwierig.

LNG-IMPORTE MIT HOHEN EMISSIONEN
VORBELASTET

Der Anteil von LNG an der Erdgasversorgung
wird in den kommenden Jahrzehnten steigen.
Die IEA erwartet, dass bis 2040 80% des zu-
satzlichen globalen Erdgasbedarfs durch LNG
gedeckt wird (IEA 2019e, S.205).

Dadurch steigen die mit der LNG-Lieferkette
verbundenen indirekten Emissionen. Etwa 10%
des Gases muss in dieser LNG-Lieferkette fur
die Abkdhlung auf minus 162 Grad und damit
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die tankergerechte Verflissigung von Erdgas
verbraucht werden.

Auch Pipelinegas hat einen nicht unerheblichen
Energieaufwand, da bei weiten Entfernungen
das Gas immer wieder Uber Kompressorstatio-
nen verdichtet werden muss. Allerdings ist der
Aufwand bei LNG im Normalfall hoher.

Ein Vergleich zwischen Pipelinegasimporten aus
Russland und verschiedenen LNG-Importrouten
nach Europa zeigt in Abb.3.6, dass LNG-Impor-
te 2,4-4,6fach hohere Treibhausgasemissionen
bis zum Kunden erzeugen als Pipelineimporte
(Russ 2017, S.77 et passim):

e Der Erdgasimport aus Russland Uber die Nord
Stream Pipeline erzeugt im Durchschnitt 6,3
gCO; e/MJ, wobei die Emissionen bei alteren
russischen Pipelines tUber die Ukraine weitaus
hoher liegen darften.

Abb. 3.6 Treibhausgasemissionen durch Pipelines und LNG-Transporte

GHG Results - Natural Gas Imports to Central Europe
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Quelle: Russ (2017), Figure C
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® Die LNG-Importe erzeugen je nach Route
14,9-28.7 gCO2e/MJ, also ein Mehrfaches
der Pipelinewerte.

Bei einer Erdgasmenge von 55 Mrd. Kubikme-
ter pro Jahr summieren sich die Treibhausgas-
einsparungen der Pipeline gegentber LNG auf
immerhin 17,1 Mio. t COze (LNG aus Katar) bis
44,5 Mio.t COze (LNG aus Australien).

Der héhere Wert ist vor allem auf den Energie-
aufwand bei der Verflissigung von Erdgas zu-
rickzufuhren. Erschwerend kommen Methan-
Emissionen bei Schiefergasquellen in den USA
hinzu.

Technisch hatte die LNG-Branche die Mdglich-
keit, ihre hohen Emissionen durch CCS-Anla-
gen drastisch zu verringern. Bislang gibt es al-
lerdings nur zwei solcher Anlagen: Gorgon in
Australien und Snghvit in Norwegen (IEA 2020,
S.138).

3.2 DEUTSCHER GASMIX MIT STEI-
GENDEN EMISSIONEN

Deutschland ist fast vollstandig von Gasimpor-
ten abhangig. Die Mengen kommen insbeson-
dere aus Russland und Norwegen. Die Nieder-
lande waren bislang der dritte groBe Lieferant,
aber fallen demndachst aus, da das grofBBe Gas-
feld in Groningen (eines der gréBten je ent-
deckten Gasfelder der Welt) wegen der da-
durch verursachten Erdbeben stillgelegt wird.
Die inlandische Forderung ist gering und fallt
weiter. Dagegen wachst die indirekte Versor-
gung per LNG Uber die Nachbarldnder (BP
2019; Bafa 2019).

Seit dem vorletzten Jahr wachsen insbesondere
die LNG-Importe aus den USA Richtung West-
europa steil an. Hier addieren sich die Emissi-
onsbelastungen fur Blauen Wasserstoff in Eu-
ropa: Der Energieverlust durch LNG und die
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emissionsreiche Forderung von Schiefergas, zu-
nehmend als Associated Gas aus Olfeldern.

Die deutschen Erdgasimporte sowie die Raffine-
riegase, die im importierten Rohdl enthalten
sind, sind von den steigenden Vorkettenemis-
sionen stark betroffen: Nahe Quellen werden
durch ferne Quellen ersetzt; Pipelinegas durch
LNG-Tanker. Eine gewisse Verbesserung findet
lediglich durch die Substitution sehr alter und
daher undichter Pipelineverbindungen (Ukraine-
Transit) durch neue Pipelines statt.

Doch unter dem Strich verschlechtert sich die
Klimabilanz der deutschen Erdgasversorgung
und damit auch die Klimabilanz von Anlagen,
die Erdgas zur Produktion von Blauem Wasser-
stoff einsetzen.

3.3 DIE EMISSIONEN VON BLAUEM
WASSERSTOFF

Die Emissionsanalysen von Blauem Wasserstoff
konzentrierten sich bislang auf die Prozesse in
den Produktionsanlagen, wobei selbst hier ge-
legentlich die Restemissionen der Produktion
nicht thematisiert wurden.

Noch haufiger jedoch blieben die oben erwahn-
ten Klimabelastungen unerwahnt, die schon bei
der Forderung und beim Transport von Erdgas
entstehen, also dem zentralen Roh- und Brenn-
stoff fur Grauen und Blauen Wasserstoff. Erst
neuere wissenschaftliche Studien berUcksichti-
gen nun auch die Vorkettenemissionen (Bal-
combe 2018a, Kap.3.1).

1. Die direkten GHG-Emissionen der SMR-Was-
serstoffproduktion (Grauer Wasserstoff) lie-
gen bei durchschnittlich 300g CO2 je kWh
Wasserstoff (10kg CO2/kgHz). Ein Literatur-
Uberblick, der auch die Vorketten bertcksich-
tigt, kam auf durchschnittlich 372g COze je
kWh Wasserstoff. Die aktuellere Studie von Bal-



combe/Parkinson errechnete durchschnittlich
398g COze je kWh Wasserstoff (13,24kg
COze/kgH;) (siehe Abb.3.7). Zur Umrechnung:
1 Kilogramm Wasserstoff hat einen Heizwert
(Hy) von 33,3 kWh.

2. Blauer Wasserstoff scheidet CO, zum gro-
Ben Teil ab (CCS). Aber die kompletten Emis-
sionen (also inklusive Vorkette) liegen selbst bei
effizienten CCS-Verfahren bei durchschnittlich
168g CO2e/kWh Wasserstoff (5,61kg COze/
kgH.) (Balcombe 2018a, Kap. 4.3.1).

Inklusive der Vorkettenemissionen sind die
Emissionen von Blauem Wasserstoff daher
weitaus hoher als die meisten alteren Studien
vermuten lieBen. Diese Hoherbewertung belas-
tet die Klimabilanz des Blauen Wasser-
stoffs erheblich, da CCS erst nach der Was-
serstoffproduktion ansetzt und demnach nur
die Emissionen der Produktion, nicht aber die
Emissionen der Vorkette verringern kann.

Jingste Untersuchungen Gber Methan-Emissio-
nen von Schieferél- und Schiefergasquellen le-
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gen nahe, dass selbst diese Werte eher zu nied-
rig angesetzt sind (vgl. oben und Rabe 2020).
Die Schatzwerte flur die Vorkettenemissionen
bewegen sich in der Literatur immer weiter
nach oben.

Auch die Methanpyrolyse bietet keine Ver-
besserung. Sie wird in Literatur gelegentlich als
COy-freies Verfahren interpretiert, da die End-
produkte lediglich Wasserstoff und Feststoff-
Karbon sind. Die Vorkettenemission bleiben
aber auch hier auBen vor. Integriert man diese
Emissionen, gelangt man auf durchschnittlich
183g CO.e/kWh Wasserstoff (6,1 kg CO./
kgHa).

Blauer Wasserstoff ist also weit davon entfernt,
klimaneutral zu sein. Ein Problem, auf das auch
die IEA ausdrucklich hinweist (IEA 2019e,
S.604).

Neben der Vorkette missen bei Blauem Was-
serstoff auch die Restemissionen im Produk-
tionsprozess beachtet werden. Selbst auf-
wendige CO;-Abscheidungsanlagen kénnen

Abb. 3.7 Treibhausgasemissionen in der Wasserstoffproduktion

Summary of the emissions inventories available in the literature from Section 3 compared to the re-estimates in this study. Literature estimates
are a summary of the full range of literature values presented in Section 3

Literature estimates (kg CO,e kg™' H,)

Our estimates (kg CO,e kg™ ' H,)

Technology Low Central High Low Central High
SMR* 10.72 12.4 15.86 10.09 13.24 17.21

SMR w. CCS* 31 4.3 5.92 2.97 5.61 9.16

Coal® 14.4 19.14 25.31 14.72/16.9° 19.78/23.85° 26.09/30.9°
Coal w. CCS” 0.78 1.8 5.2 1.09/3.27° 2.11/6.2° 5.52/10.35°
CH, pyrolysis® 1.9 3.72 5.54 4.2 6.1 9.14
Biomass 0.31 2.6 8.63 0.31 2.6 8.63
Biomass w. CCS® —14.58 —11.66 —14.58 —17.50
Electrolysis wind’ 0.85 1.34 2.2 0.52 0.88 1.14
Electrolysis solar? 1.99 4.47 Za 1.30 2.21 2.5
Electrolysis nuclear® 0.47 1.65 2.13 0.47 0.76 0.96

S-I cycle 0.41 1.2 2.2 0.41 1.2 2.2

Cu-Cl cycle 0.7 1.08 1.8 0.7 1.08 1.8

Our “Low-Central-High” estimates utilize * supply chain contributions of 0.6-1.4% (central 0.9%) fugitive methane emissions and 8.2-14.8 g CO, MJ ' HHV
(central 10 g CO, MJ ' HHV) to the full emissions range presented in the literature, " the IPCC Tier 1 emissions ranges of 10-25 m®> CH, t~* for
underground coal and 0.32-0.77 kg CO,e kg™ H, (central estimate of 0.45 kg CO,e kg~ H,) for surface mined coal supply chain contributions to the full
emissions range presented in the literature, ©+20% of the single reference study, 9 the interquartile ranges of the g kW h ' emissions from power
generation study reviews (Section 3.5) combined with electrolyser contributions of 40 g CO,e kg™ H,. First value represents total LCE estimates from
surface mined coal and the second value total LCE estimates from underground mined coal.

Quelle: Balcombe (2018a), Table 3
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nicht das gesamte CO; einfangen. Das gilt fur
die bestehenden, gerade in Europa oftmals al-
ten Anlagen in besonderem Mafe.

Bei SMR-Verfahren wird ein Teil des Erdgases
far die Warmeerzeugung verbrannt. Dadurch
entsteht Rauchgas mit einem CO,-Anteil, der
nur schwer abzutrennen ist. Typischerweise
konnten daher bislang nur 60-70% der CO»-
Emissionen abgeschieden werden. Durch kos-
tenaufwendige Verdnderungen an den Anlagen
oder ATR-Verfahren lasst sich dieser Anteil auf
bis zu 90% erhdhen, aber das geschieht auf
Kosten der Effizienz, so dass wiederum mehr
Erdgas bendtigt wird (Gigler 2018, Kap. 5.1;
Navigant 2019, Fn278; Cappellen 2018, S.11/
Tab.1; Jensterle 2019).

Gigler kommt zu ahnlichen Resultaten. Die
Dampfmethanreformierung (SMR) ohne CCS
verursacht in dieser Analyse durchschnittlich
270g COze/kWh Wasserstoff (9 kgCO,/kgH,).
Mit CCS liegen die Restemissionen nach seinen
Ergebnissen direkt an den SMR-Anlagen (also
ohne Vorkette) zwischen 123g CO.e/kWh Was-
serstoff bei Standardverfahren und 30g COze/
kWh Wasserstoff bei optimalen Bedingungen
(Gigler 2018, App.4).

Besser kénnen neue ATR-Verfahren abschnei-
den. Hier kénnen im Idealfall sogar Giber 90%
des entstehenden CO, an der Anlage abge-
schieden werden. Das gelingt durch hoéhere
Temperaturen und die Zufihrung von Sauer-
stoff. Dieser muss allerdings in einem weiteren
Prozess erzeugt werden, was zusatzliche CO,-
Emissionen verursachen kann.

3.4 ZUM VERGLEICH: DIE EMISSIO-
NEN VON GRUNEM WASSERSTOFF

Griner Wasserstoff kann nur dann klima-
freundlicher als Grauer Wasserstoff sein, wenn
der Strom fur die Elektrolyse ausreichend
dekarbonisiert ist.
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Bei fossiler Stromerzeugung wirde die Wasser-
stoffproduktion durch Elektrolyse zu hohen
COz-Emissionen fuhren. Sie ldgen z.B. bei der
Versorgung durch den deutschen Strommix
(474g CO2/kWh, vgl. UBA 2019) bei 691g CO,/
kWh Wasserstoff (23 kgCOz/kgHz), also mehr
als doppelt so hoch wie bei der Ublichen erd-
gasbasierten Produktionsweise (SMR). Bei Koh-
lestrom ware es noch mehr (Balcombe 20183,
Kap 3.5.1).

Aber auch wenn der Strom regenerativ erzeugt
wird (Wind/Solar), ist die Elektrolyse nicht voll-
standig emissionsfrei, da die Bereitstellung der
Wind/Solar-Anlagen und der Bau der Elektroly-
seure Emissionen erzeugt. Verfligbare Daten
deuten auf Gesamtemissionswerte von durch-
schnittlich 26g CO2/kWh Wasserstoff (0,88
kgCOy/kgHz) fur die Elektrolyse mit Wind-
strom. Das ist nur ein Bruchteil der Menge von
398g CO.e/kWh Wasserstoff, die bei Grauem
Wasserstoff (inkl. Vorkettenemissionen) ent-
steht. Effizientere Windturbinen lassen den
Wert in Zukunft weiter schrumpfen. Zudem
sollte berlcksichtigt werden, dass bei den Ana-
lysen Uber Blauen Wasserstoff die Emissionen
fur die Errichtung der Anlagen nur selten be-
rlcksichtigt werden.

Die COj-Intensitdt des Strommixes, den der
Elektrolyseur fur seine Produktion bezieht, muss
jedoch unter einen bestimmten Wert sinken,
um Grinen Wasserstoff klimapolitisch attraktiv
zu machen:

Im Vergleich zu Grauem Wasserstoff musste
der Strommix fur Grinen Wasserstoff weniger
als 180g CO2/kWh erzeugen, um Griinen Was-
serstoff klimapolitisch attraktiver zu machen.
Die IEA gibt diesen Grenzwert ahnlich mit 185g
CO2/kWh an (IEA (2019¢, S.53), wenn 50 kWh
fir die Produktion von 1kg Grinem Wasser-
stoff eingesetzt werden mussen. Ahnlich rech-
net Gigler (2018) mit 180g.



Addiert man allerdings die bislang unterschatz-
ten Emissionen von Erdgas in der Versorgungs-
kette, liegt der Wert deutlich hoher.

Im Vergleich zu Blauem Wasserstoff musste die
COsz-Intensitat des Strommixes laut DNV auf 75
gCO2/kWh fallen (bei Gigler 2018 ahnlich
82g), wenn Grluner Wasserstoff klimafreundli-
cher sein soll. Dabei gehen die Autoren davon
aus, das 87% des CO; Uber CCS abgefangen
und eingelagert werden (Aarnes 2018, Kap.
3.2.2). Auch hier gilt, dass sich das Bild deutlich
verandert, wenn die Vorkettenemissionen von
Erdgas berilcksichtigt werden. Aber auch der
Wert von 75g kénnte durch Grinen Wasser-
stoff aus Windstrom problemlos unterschritten
werden (Balcombe 2018c, Kap.3.2).

Die Zahlen machen einmal mehr deutlich, dass
Griiner Wasserstoff auf den raschen Ausbau
der Erneuerbaren Energien angewiesen ist,
um klimapolitische Vorteile zu haben. Beim ak-
tuellen deutschen Strommix erzeugt selbst
Grauer Wasserstoff weniger Emissionen als die
Elektrolyse-Verfahren.

|ENERGYI

Ein Gegenargument lautet, dass der fur Grinen
Wasserstoff eingesetzte Griinstrom nicht mehr
fur andere Stromnachfrager zur Verfigung ste-
he. Wenn dort aus diesem Grund fossil erzeug-
ter Strom eingesetzt werden mdisse, erzeuge
Gruner Wasserstoff indirekt doch wieder héhe-
re COz-Emissionen als Blauer Wasserstoff. Das
spreche also fur den Blauen Wasserstoff.

Dieses Argument Uberzeugt jedoch nicht. Der
Aufbau einer CCS-Infrastruktur far Blauen
Wasserstoff erfordert hohe Investitionen. Wird
stattdessen Grlner Wasserstoff favorisiert, wird
dieses Kapital frei und steht fur den Ausbau der
Grdnstrommengen zur Verfigung.

GREENPEACE ENERGYEG 46



|ENERGYI

4.CCS - UNVERZICHTBAR FUR
BLAUEN WASSERSTOFF

4.1 UBERBLICK UND STATUS QUO

BLAUER WASSERSTOFF UND CO

Grauer Wasserstoff erzeugt hohe Emissionen:
Etwa 10kg CO; pro Kilogramm Wasserstoff
entstehen bei den Ublichen Produktionsverfah-
ren. Ohne eine nachhaltige Entsorgung der
CO2-Mengen hat die erdgasbasierte \Wasser-
stoffproduktion also keinen Platz in den deut-
schen Klimazielen. Hier soll CCS helfen.

WAS ISTCCS/CCUS?

CCS steht fur Carbon (Dioxide) Capture and
Storage, also die Abscheidung und Speicherung
von CO;, das dadurch dauerhaft der Atmo-
sphare entzogen werden soll. Gelegentlich wird
auch die Abkirzung CCUS verwendet. Das “U”
steht fur Usage, also die Nutzung des CO,, die
in Ausnahmefallen moglich ist.

Das Treibhausgas muss fur Jahrtausende sicher
unter der Erde verbleiben. Die Speicherung soll-
te im Porenraum von tiefen Gesteinen unter
800m Tiefe erfolgen (BGR 2019a). Der hohe
Druck verringert dort das Volumen des einge-
pressten CO2. Abbildung 4.1 gibt einen sche-
matischen Uberblick Giber die Verfahren.

DIE WELTWEITE ENTWICKLUNG VON CCS
Den ersten groBen internationalen Vergleich

von CCS-Verfahren unternahm der IPCC im
CCS-Spezialbericht von 2005. In den Folgejah-

ren war der Optimismus groB, dass sich CCS-
Verfahren weltweit durchsetzen kénnen.

Bald stellte sich jedoch heraus, dass die Projekte
komplexer, teurer und langwieriger waren als
erwartet. Zudem konzentrierten sich die An-
strengungen zu lange auf Kraftwerke, wahrend
der aussichtsreichere Industriesektor vernach-
lassigt wurde (IEA 2016, S.34,49).

Dennoch gab und gibt es immer wieder neue
Anlaufe. Neben klimapolitischen Motiven gibt
es mittlerweile auch kommerzielle Interessen,
etwa von Equinor (Statoil), die ihre leeren Gas-
felder fur die CO2-Speicherung anbieten wol-
len.

Auch die Olraffinerien sind inzwischen sehr an
CCS interessiert, da ihre Prozesse kapitalintensiv
sind und sich nur mit groBem Aufwand, wenn
Uberhaupt, dekarbonisieren lassen. Bei steigen-
den CO;-Preisen bietet CCS den einzigen Aus-
weg, solange alternative Verfahren nicht markt-
reif sind.

DER STATUS QUO - ZAHE ENTWICKLUNG

UND EINIGE NEUE PROJEKTE

Derzeit werden um die 30 Mio. Tonnen CO;
jahrlich abgetrennt und eingelagert. Das ist
etwa 1 Promille der CO-Emissionen des globa-
len Energiesektors (IEA 2019e, Box 13.4,
S.604f).
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GroBe CCS-Anlagen gab es bislang Uberwie-
gend im Zusammenhang mit der Ol- und Gas-
férderung. Das CO; im komplexen Gasgemisch,
das an die Oberflache gelangt, muss ohnehin
entfernt werden, um Erdgas transportieren und
kommerziell verwenden zu kénnen. Das abge-
trennte CO; wird dann wieder in die Lagerstat-
ten gepresst, um dort durch den erhéhten
Druck die Olférderung zu beschleunigen (EOR
Enhanced QOil Recovery).

Mehr als zwei Drittel der CCS-Projekte konzen-
trieren sich daher auf Kanada und die USA (vgl.
Abb.4.2). In Europa verfigt bislang nur Norwe-
gen Uber gréBere Erfahrung (Sleipner, Snohvit).

Das norwegische Sleipner-Gasfeld war das erste
Gasfeld weltweit, das CO; permanent aufneh-
men sollte und dessen Sicherheit dauerhaft
Uberwacht wurde. Mit ahnlicher Zielsetzung
folgten in den Jahren danach ein Kraftwerks-
projekt (Boundary Dam, Kanada) und diverse
CCS-Projekte in Abu Dhabi. Das demnachst
groBte industrielle CCS-Projekt ist Gorgon in

Abb.4.1 CCS und CO-Endlagerstatten

ENERGY

Australien, ein integriertes Erdgas/LNG-Export-
projekt. Die Erdgasfelder sollen dort im End-
ausbau 4 Mio.t CO; pro Jahr aufnehmen.

Im September 2019 zahlte die IEA nur 2 aktive
CCS-Projekte im Kraftwerkssektor und 17 Pro-
jekte in der Industrie (inkl. Gorgon). Im laufen-
den Jahr wird diese Zahl von 17 auf 21 Projekte
steigen. Lediglich 6 weitere Industrieprojekte
sind in der Entwicklung, davon drei fur Blauen
Wasserstoff (Gielen 2019, S.15; IEA 2019a).

Fur die Wasserstoffproduktion gibt es bislang
nur zwei fertiggestellte, nennenswerte CCS-
Projekte:

e die SMR-Anlage in der Port Arthur Raffinerie
(Air Products, Texas). Hier wird 1 Mio.t CO;
pro Jahr in nahegelegene Olfelder gepresst.

e die SMR-Anlage in Alberta (Kanada) mit
CCS. Hier findet ein umfangreiches Monito-
ring statt. Demnach konnten im Normalfall
80% des CO; eingespeichert werden. Aller-
dings gab es immer wieder Stérungen mit
hoéheren Emissionen.

CO;.Injektion

CO,-Speicherung COz-Speicherung
ineinem in einem Aquifer
erschopften
L

Erdgasfeld
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Drei neue groBe CCS-Projekte sind nun in Eu-
ropa in Planung (Details in Joas 2019; Schnei-
der 2019, IEA (2019¢, S.179):

Das Projekt Northern Lights:

e Akteure: Equinor, Shell und Total

e Anlage: CO-Speicher vor der norwegischen
KUste

e Zeitrahmen: Betrieb ab Mitte 2020er

Das Projekt Acron:

® Pale Blue Dot Energy

® CO,-Speicher vor der schottischen Kiste
® Betrieb Anfang der 2020er Jahre

Das Projekt Porthos/H-Vision (siehe auch

unten):

e Port of Rotterdam, Gasunie, EBN

e COy-Speicher in einem leeren Gasfeld 20km
vor Rotterdam

Abb.4.2 GroBBe CCS/CCUS-Projekte weltweit

IENERGYI

® Porthos soll bis 2025 H-Vision unterstitzen,
also die Projekte fur Blauen Wasserstoff in
den Rotterdamer Olraffinerien.

4.2 PROBLEME VON CCS-PROJEKTEN

1. CCS-Projekte sind groB, komplex, teuer
und dauern nicht selten ein Jahrzehnt von der
Planung bis zur Realisierung. Die Lernkurve
streckt sich dadurch weit in die Zukunft. Etwa
zwei Drittel der Projekte werden wegen un-
erwarteter Probleme aufgegeben (IEA 2016,
S.25).

Bei groBen Verzégerungen besteht die Ge-
fahr, dass die CCS-Infrastruktur zu einem Zeit-
punkt ausgebaut ist, wenn attraktivere und
kostengiinstigere Alternativen schon auf
dem Markt sind. Das gilt bei der Wasserstoff-
wirtschaft fur Griinen Wasserstoff, dessen Pro-

Operating

CCUS projects in industry

ws

Under construction

IEA. All rights reserved. © Natural Earth

Quelle: IEA (2019a)
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duktionskosten in den nachsten Jahrzehnten
nach allen Prognosen stark fallen werden.

2. Gerade die oft zitierten Vorbilder fur groBe
CCS-Anlagen sind klimapolitisch wenig vor-
bildhaft. Das Petra Nova Projekt in den USA
und das Boundary Dam Projekt in Kanada (Koh-
lekraftwerke mit CCS) fangen nur ein Drittel
der CO2-Emissionen ein.

Die meisten CCS-Projekte dienen bis heute wie
erwahnt der Olférderung. Das Einpressen von
CO; beschleunigt die Ausbeutung der Vor-
kommen im Rahmen des sog. EOR (Enhanced
Oil Recovery). Dabei wird ein groBer Teil des
eingepressten CO; im Verlauf der Olférde-
rung wieder freigesetzt. Je nach geologi-
scher Beschaffenheit gelangen 28-96% wieder
in die Atmosphare (Gielen 2019, S.15).

Ahnliches gilt fir CCUS, also die Nutzung von
CO2 in chemischen Prozessen. Bei Kohlensaure
in Getranken oder bei Synfuels gelangt das CO>
wieder in die Atmosphére. Der Nettoeffekt ist
also bestenfalls nur eine Halbierung der CO;-
Emissionen.

3.CCS bietet keine langfristige Losung fur
eine Wasserstoffwirtschaft mit Blauem Wasser-
stoff, da die Kapazitdten friher oder spater er-
schopft sind (siehe unten). Die Knappheit lasst
dann die CCS-Preise steil steigen.

4. Wenn die Lagerstatten fir die Endlagerung
industrieller Emissionen gebraucht werden, also
wie im Fall von Blauem Wasserstoff, dann feh-
len diese Kapazitaten fur alternative Verwen-
dungen, wie z.B. negative Emissionen. Das wird
vor allem dann zum Problem, wenn der Klima-
schutz beschleunigt werden muss. Dann muss-
te der Atmosphdre CO, entzogen werden
(“negative Emissionen”). Daflr stehen dann
keine Lagerkapazitdten mehr zur Verfigung.
Insofern verbaut Blauer Wasserstoff Optio-
nen fir weiterreichende klimapolitische
Optionen.
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5. CCS-Projekte stoBBen in den meisten Landern
und vor allem in Europa auf groBe Akzep-
tanzprobleme. Viele Projekte mussten deshalb
aufgegeben werden, z.B. Barendrecht/Shell in
den Niederlanden (Navigant 2019, App.E).

Der Widerstand speist sich aus einer Vielfalt
von Argumenten. Wahrend bis vor kurzem Si-
cherheitsbedenken und der Nutzen von CCS
im Vordergrund standen, wird mittlerweile
auch kritisiert, dass CCS den Weg zu genuin
griinen Losungen blockiert und den fossilen
Technologiepfad Uber Jahrzehnte in die Zukunft
fortschreibt. CCS gilt zunehmend als "Old
Tech", die auch industriepolitisch aufs Abstell-
gleis fuhrt.

6. CCS-Lager sind Endlager, missen also Uber
Jahrhunderte hinweg liberwacht werden. Fri-
her oder spater liegt daher die Haftung beim
Steuerzahler (Joas 2019, S.45).

7. Die geologischen Risiken sind umstritten.
Das UBA verweist auf mogliche Leckagen. Das
CO; konnte Schadstoffe im tiefen Boden frei-
setzen und salziges Grundwasser aus den tiefen
Aquiferen bis in oberflachennahes siBes
Grundwasser verdrdngen. Das Monitoring sei
schwierig und kaum erprobt (UBA 2018).

Die BGR ist optimistischer und sieht nur gering-
flgige Risiken, wenn sorgfaltig vorgegangen
wird. Alte Erdgaslagerstatten seien die ideale
Losung, da sie erprobtermaBen seit Jahrmillio-
nen Gase zurlckhalten kénnen.

Das groBte Potenzial haben jedoch tiefe salina-
re Aquifere. Dort wiirden diverse Mechanismen
wie der kapillare Ruckhalt, der Lésungs-Ruck-
halt und der mineralische Rickhalt daftr sor-
gen, dass COz im Laufe der Zeit immer sicherer
im Boden bleibt.

Selbst wenn CO; in groBen Mengen austreten

sollte, seien die Risiken gering, da es nur unter
extrem unginstigen Bedingungen (Windstille in
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Senken) zu gesundheitlich bedenklichen Kon-
zentrationen kommen konne (BGR 2010).

4.3 DIE KOSTENVON CCS

Die Kosten fur CCS sind je nach Branche und
Standort sehr unterschiedlich. Sie reichen von
15 $/t CO; bis 120 $/t CO; (IEA 2019d, S.26).

Die Kosten der CCS-Verfahren fir SMR-Anla-
gen sind ebenfalls héchst unterschiedlich und
werden im allgemeinen von den (wenigen) Be-
treibern nicht publiziert. Studien schatzen sie
auf derzeit 78-118 $/t CO. Die CO2-Trans-
portkosten und CO2-Einspeicherkosten liegen
dabei um die 22 $/t CO,. Diese Kosten steigen
allerdings im Laufe der Zeit, da zunachst die
kostenginstigsten Lagerstatten gefullt werden
und das Angebot relativ unelastisch ist (Bal-
combe 2018a, Kap.4.3.1).

Bezogen auf die Wasserstoffproduktion liegen
die Kosten fur SMR mit CCS (60-90%) in der
Fachliteratur bei durchschnittlich 1,88 $/kgH2
(1,22-2,81). Allerdings gibt es von den weni-
gen Projekten dieser Art weltweit kaum belast-
bare Angaben.

Die detailliertesten Angaben liegen von Amec
Foster Wheeler fUr eine Standalone SMR-Anla-
ge mit geringen Distanzen zur nahegelegenen
CCS-Lagerstatte vor. Hier stehen die CO;-Ver-
meidungskosten nach einer I[EA-Studie (2017
I[EAGHG) bei 58-87 $/t CO2 je nach Capture-
Rate (56-90%).

Bei fUr Europa typischeren Transport- und La-
gerkosten und einer Capture-Rate von 90%
waren wohl um die 96 $/t CO2-Vermeidungs-
kosten eine geeignete Benchmark (Balcombe
2018a, Kap.3.1.2).

Nach anderen Quellen liegen die Kosten in den
USA bei 15-60 $/tCO.. Fur Europa werden dort
fdr eine Stand-alone-SMR-Anlage 47-70 Euro/t

IE NE RGYI

CO; genannt (IEAGHG 2017).

Ahnliche Werte finden sich in der deutschen

Literatur:

e 50-70 €/t CO; (Gigler 2018, App.4).

e 16-63 €/t CO, fur die Abscheidung; 1-22 €/t
CO; fur die Lagerung und 0,1-29 €/t fir den
Transport, je nach Distanz und CO2-Menge;
also insgesamt 17-114 €/t (Navigant 2019,
S.121,145,150,161).

e Nur COy-Transport 11-18 €/t CO2 je nach
Standort an der Kiste oder im Binnenland
(Schneider 2019, S.30).

® Nur Speicherkosten 10 €/t CO; in einem Gas-
feld in der Nordsee (Schneider 2019, S.30).

Die Zusatzkosten fir CCS in Projekten fur Blau-
en Wasserstoff sind also erheblich. Trotzdem
kénnten die realen Kosten weit liber den
genannten Kostenschatzungen liegen, wenn
es wegen langwieriger rechtlicher Auseinander-
setzungen oder wegen politischer Akzeptanz-
probleme zu Verzdgerungen kommen sollte.

Da die gesamte Projektkette synchronisiert
werden muss, also von der Produktionsanlage
flr Blauen Wasserstoff Uber die COz-Transport-
kette bis zur Lagerstatte im In- oder Ausland,
erzeugt eine Verzdgerung bei einer Station ho-
here Kapitalkosten fir alle Gbrigen Akteure.

Produktionsanlagen fur Blauen Wasserstoff ste-
hen zudem vor einer schwierigen Standortwahl.
Eine Produktionsstatte in Kistennahe senkt die
Kosten fir den COz-Transport zu leeren Gasfel-
dern in der Nordsee. Andererseits befinden sich
viele Abnehmer des Wasserstoffs weit im Hin-
terland. Dadurch steigen die Transportkosten
far den Wasserstoff. Ein Standort in der Nahe
der groBen Industrieregionen in Suddeutsch-
land hatte jedoch héhere CO,-Transportkosten.

Eine Zwischenlésung kdnnte die Beimischung
von Wasserstoff ins Erdgasnetz bieten. Das ist
je nach Standort und Verwendung bereits heu-
te mdglich, erfordert aber bei hdheren Anteilen
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zusatzliche Investitionen in der Gasinfrastruktur.
Die Vermischung verschlieBt zudem den Weg
far die klimafreundliche Verwendung von rei-
nem Wasserstoff, z.B. gezielt fir Brennstoffzel-
lenfahrzeuge oder bestimmte industrielle An-
wendungen.

4.4 BEISPIEL FUR EIN CCS-GROB-
PROJEKT IN EUROPA: H-VISION

Im niederldndischen Projekt H-Vision wollen
politische und industrielle Stakeholder (v.a. OI-
raffinerien) in der Region Rotterdam eine Was-
serstoffwirtschaft aufbauen. Moderne Anlagen
far Blauen Wasserstoff (ATR-Verfahren) spielen
dabei eine zentrale Rolle. Die Endlagerung des
CO; soll in Gasfeldern direkt vor Rotterdam
(Porthos-Projekt) oder weiter entfernt in der
Nordsee stattfinden.

H-Vision soll vor allem die Dekarbonisierung der
Olindustrie ermdglichen, die hohe CO,-Emis-
sionen hat. Allein die Raffinerien emittieren
dort 12 Mio.t CO; pro Jahr und tragen damit
mehr als ein Drittel zu den Gesamtemissionen
in der Region Rotterdam bei.

Die Machbarkeitsstudien deuten auf hohe CO;-
Vermeidungskosten. Erst bei CO;-Preisen von
86 bis 146 €/t konnte der Aufbau einer Infra-
struktur flar Blauen Wasserstoff die Kosten
rechtfertigen (vgl. H-Vision 2019).

4.5 CCS-POTENZIALE

EUROPAISCHE UNION

Das geologische CO,-Speicherpotenzial liegt in
der EU bei 104 Mrd.Tonnen (Gt), davon etwa
17 Gt in Deutschland (einschlieBlich Norwegen
134 Gt). Rechtliche Einschrankungen in diver-
sen Landern verringern dieses Potenzial auf rea-
listischere 77 Gt. Das Potenzial konzentriert sich
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auf die Region, die von Polen bis nach GroBbri-
tannien reicht (vgl. Abb.4.3)

Zur GroBenordnung: Die CO-Emissionen der
EU, die aus der Verbrennung von Ol, Gas und
Kohle entstehen, liegen bei etwa 3,2 Gt pro
Jahr. Das CCS-Potenzial der EU wadre also bei
vollstdndiger Einlagerung auf dem heutigen
Niveau nach 24 Jahren erschopft (Navigant
2019, App.E, Tab.38, S.130/144). Realisti-
scherweise sinken die Emissionen jedoch in den
kommenden Jahren. Sollte also beispielsweise 1
Gt pro Jahr eingelagert werden, waren die
Speicherkapazitaten der EU erst Ende des Jahr-
hunderts erschopft.

DEUTSCHLAND
Laut BGR sind die CO;-Speicherkapazitaten in

Deutschland relativ begrenzt. Das gilt insbe-
sondere fur hochwertige Lagerstatten, also alte
Erdgas- und Erdolfelder (BGR 2010; BGR
2019a:

e Die CO;-Speicherkapazitat erschopfter Erd-
gaslagerstatten liegt laut BGR bei etwa
2,75 Mrd. Tonnen (Gt).

e Das COy-Speicherpotenzial erschopfter Erd-
ollagerstatten belauft sich auf nur etwa
0,13 Gt.

e Das Speicherpotenzial salinarer Aquifere in
bekannten Strukturen wird auf 6-13 Gt CO>
geschatzt.

Zum Vergleich: Bei einer umfassenden Anwen-
dung von CCS in Deutschland, also 800 Mio.t
CO; pro Jahr, waren die Speichermdglichkeiten
der Erdollagerstatten schon nach zwei Monaten
erschopft. Die Erdgaslagerstatten kénnten diese
Treibhausgasmengen nur fur knapp vier Jahre
aufnehmen.

Die Kapazitat der tiefen salinaren Aquifere, de-
ren Eignung jedoch ndher untersucht und ge-
testet werden muUsste, ware nach ein bis zwei
Jahrzehnten erschopft. AnschlieBend mussten
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diese Endlagerstatten Uber Jahrhunderte
Uberwacht werden.

In vielen Industrieregionen, darunter in NRW
und Baden-Wdrttemberg, stehen kaum CO»-
Speichermdglichkeiten zur Verfigung. CO2
musste also Uber weitere Strecken transpor-
tiert werden (vgl. Abb.4.4).

Auch die benachbarten Niederlande hétten
bald Probleme. Das aktuelle Potenzial liegt bei
10-50 Mio.t, bzw. durchschnittlich 30 Mio.t

|€NERGY|

CO; pro Jahr far maximal 30 Jahre. Das wrde
nicht einmal far die Halfte der aktuellen Erd-
gas-Emissionen ausreichen (128 Mio.t/Jahr).
Offshore und an Land verfligen die Nieder-
lande Uber maximal 2,3 Gt Lagerkapzitaten
(Gigler 2018, S.44; Cappellen 2018, S.13/14).

Abb. 4.3: Hochwertige CO-Lagerstatten (Salzkavernen) in Europa

Atlantic Ocean

Mediterranean Sea =

Morodea )

Malta 0
Tunisia ———

Potential salt cavern underground gas storage sites, modified from [86].

C’ Tertiary salt deposit

:l Mesozoic salt deposit
Paleozoic salt deposit,
q Permian
- Paleozoic salt deposit,
{ Rotliegend below Permian
Range of Mesozoic salt above

Ukraine Permian

Turkey

Quelle: Robinius (2018), Fig.6-10
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Abb.4.4 Potenzielle COz-Lagerstatten in Deutschland

@ Kraftwerke und andere 3 Sedimentbecken mit
bedeutende CO,-Erzeuger salinaren Aquiferen
* | Erdgasfelder [ Nicht geeignet

Quelle: BGR (2010)
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5. DIE VARIANTE: IMPORTIERTER

WASSERSTOFF

Eine immer haufiger diskutierte Variante fir die
Wasserstoffversorgung Deutschlands besteht
darin, den Wasserstoff zu importieren. Akzep-
tanzprobleme von CCS fur Blauen Wasserstoff
oder auch das Problem, dass mdglicherweise
nicht gentgend Grinstrom fur Elektrolyseure
zur Verfligung steht, kénnten dadurch ent-
scharft werden.

|dealerweise findet die Produktion von Blauem
Wasserstoff in Landern mit sehr niedrigen Gas-
preisen statt (z.B. Persischer Golf) und von Gru-
nem Wasserstoff in Landern mit sehr niedrigen
Gestehungskosten fir Solar- oder Windstrom
(z.B. Nordafrika).

5.1 HOHE TRANSPORTKOSTEN

Die Transportkosten von Wasserstoff sind
allerdings hoch. Die Abldufe sind zudem
komplex und aufwendig. Bei weiten Entfer-
nungen und kleinteiliger Distribution ins Hinter-
land liegen die Transportkosten in vielen Fallen
hoher als die Herstellungskosten. Im Durch-
schnitt erhoht allein der Schiffstransport die
Gesamtkosten um 50-150% (IEA 2019e,
S.608).

Zwar kann Wasserstoff ahnlich wie Erdgas fir
den Tankertransport verflissigt werden, aber
daftr sind erheblich niedrigere Temperaturen
von minus 253 Grad Celsius erforderlich, ge-
genlUber minus 162 Grad bei verflissigtem Erd-
gas (LNG). Der Energieaufwand und der techni-
sche Aufwand fur flissigen Wasserstoff sind so
hoch, dass es sich eher lohnen wurde, Wasser-
stoff nur fur den Transport in Ammoniak oder
andere leichter transportierbare Stoffe umzu-
wandeln.

Der Aufwand bleibt dennoch erheblich. Zudem
brauchen z.B. Brennstoffzellen sehr reinen
Wasserstoff, so dass Ammoniak nach der An-
kunft zusatzlich mit groBem Aufwand aufberei-
tet werden musste. In beiden Fallen gehen zu-
dem 15-25% der transportierten Energie-
menge verloren.

Addiert man andere Risiken (Kartellbildung,
politische Krisen, Unwetter etc.) ist daher die
heimische Wasserstoffproduktion in den meis-
ten Fallen kostengunstiger als der Import aus
Ubersee, so die IEA. Eine Ausnahme bilden
Lander wie Japan, die nur Uber wenig Grin-
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strom verfigen und aufgrund ihrer geografi-
schen Lage sehr hohe Erdgasimportkosten zah-
len mussen.

Allein die Verfliissigung von Wasserstoff kos-
tet im internationalen Durchschnitt etwa 1 $/
kgH2. Die Distribution per Tanklaster kostet
Uber 500km weitere 1-2 $/kgHz. Bei Importen
Uber Seehafen waren hohe inldndische Distri-
butionskosten in Deutschland oft unvermeidlich
(IEA 2019c, S.78-80).

Agora Energiewende schatzt die Importkos-
ten von Griinem Wasserstoff auf rund 3,30
€/kgH2 im Jahr 2030 und 2,90 €/kg im Jahr
2050 (Schneider 2019, S.33). Der Anteil der
Transportkosten liegt bei 1,35 €/kg. Diese Im-
portpreise liegen voraussichtlich in der Nahe
der erwarteten Kosten einer Produktion im In-
land.

Da auch die Netzkosten im Stromsektor hoch
sind, spricht daher viel fir eine dezentrale Pro-
duktion und Verwendung von Wasserstoff, z.B.
in der Nahe eines Windparks oder kombinierter
Solar-/Windkomplexe im Fall von Griinem Was-
serstoff.

Navigant kommt zu dhnlichen Ergebnissen. Sie
schatzen die Produktionskosten fir Griinen
Wasserstoff in Nordafrika auf 1,0-1,3 €/kgHo.
Der Export von flussigem Wasserstoff per Schiff
nach Europa wirde die Gesamtkosten aller-
dings auf 2,8-4,8 €/kgH: verdreifachen. Er-
heblicher einfacher ware der Transport tber die
bereits bestehenden Erdgaspipelines zwischen
Nordafrika und Sudeuropa (Spanien, ltalien),
die jedoch nur begrenzte Kapazitaten haben
(Navigant 2019, Kap.F.2.4).

Angesichts der vielen Variablen bei importier-
tem Wasserstoff ist also aus heutiger Sicht un-
klar, ob inlandischer oder importierter Wasser-
stoff attraktiver sein wird.

IE NE RGYI

Die IEA zeigt sich pessimistischer bei der Be-
wertung der Importvarianten. Wasserstoff aus
Ubersee ist in den meisten Fallen gegentiber
heimisch hergestelltem Wasserstoff im Nachteil.
Die internationalen Pipelinekosten steigen
schnell Gber 5 $/kgH,, die Kosten fur den Tan-
kertransport liegen bei 4-6 $/kgH2, selbst
wenn Wasserstoff in transportfreundlichere
Molekule wie Ammoniak und LOHC transfor-
miert wird (IEA 2019c¢, S.81).

Die fur 2030 erwartbaren Kosten fir impor-
tierten Griinen Wasserstoff aus Nordafrika
nach Europa (inkl. 100 km Distribution im In-
land) sieht die IEA bei etwa 7,5-9 $/kgH.. In
glnstigen Fallen, etwa wenn bestehende Gas-
pipelines mitgenutzt werden kénnen, fallen sie
jedoch auf insgesamt 4,5 $/kgH; (Blauer Was-
serstoff) bis 6 $/kgH, (Gruner Wasserstoff). Das
liegt bereits auf dem heutigen Niveau von GrU-
nem Wasserstoff in weiten Teilen der EU (4,9 $/
kgH>) (vgl. Abb.5.1).

Kostengiinstiger ware der Import von Blau-
em Wasserstoff vom Persischen Golf, der die
dortigen niedrigen Gaspreise und CCS-Optio-
nen nutzt. In dieser Variante sind Importpreise
von lediglich 2,6 $/kgH: fur Europa darstellbar.

Aber auch hier ware es laut I[EA mit 2,3 $/kgH2
wohl giinstiger, wie bisher Erdgas zu im-
portieren und im Inland in Anlagen fir Blauen
Wasserstoff zu nutzen (Abb.5.1) . Das setzt al-
lerdings voraus, das sich in Europa geeignete
CCS-Lagerstatten finden (IEA 2019c, S.191).

5.2 KOSTEN VS PREISE

Bei der Berechnung der Importkosten von Was-
serstoff sollte die Preisstrategie der Anbieter
nicht vernachlassigt werden. Geht man davon
aus, dass eine hohe Importnachfrage besteht,
ist es unwahrscheinlich, dass Wasserstoff-Ex-
porteure ihre Tankerladungen weit unter dem
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Marktpreis fur inlandisch erzeugten Wasserstoff
anbieten werden.

Sollte es sich zudem nur um eine kleine Gruppe
von Exportstaaten in Nordafrika oder am Persi-
schen Golf handeln, wére eine regionale Uber-
schneidung mit den heutigen OPEC-Staaten
unvermeidlich. Eine Kartellbildung, ahnlich der
OPEC im Olmarkt, ware vorstellbar.

Andere Staaten mit guten raumlichen Bedin-
gungen fur Solarstrom (Indien, USA, China)
werden den erzeugten Wasserstoff wegen der

ENERGY

hohen Transportkosten ohnehin im Inland ver-
wenden und nicht exportieren.

Das Argument, dass importierter Wasserstoff
kostengUnstiger produziert werden kann als
heimischer Wasserstoff (ob nun Blau oder
Griin), ware also ohne Bedeutung. Ahnlich wie
schon heute im Olmarkt oder Erdgasmarkt bil-
det sich dann ein internationaler Wasserstoff-
preis.

Abb.5.1 Importkosten von Griinem Wasserstoff aus Nordafrika nach Europa in 2030

Cost of electrolytic hydrogen imports from North Africa supplied to a hydrogen
refuelling station in Europe in 2030
Centralised reconversion Decentralised reconversion
~ 10 10 M Refuelling station
5
=
> M Reconversion
“ 8 8
M Distribution
6 6
' Transmission
4 : 4 i
B Import/export
terminals
2 2 1 Conversion
0 0 M Production cost
Liquid LOHC Ammonia Liquid LOHC Ammonia
hydrogen hydrogen
Note: Assumes a distribution distance of 100 km. More information on the assumptions is available at www.iea.org/hydrogen2o01q.
Source: IEA analysis based on IAE (2019), “Economical Evaluation and Characteristic Analyses for Energy Carrier Systems”
and Reuf? (2019), “A hydrogen supply chain with spatial resolution: Comparative analysis of infrastructure technologies in Germany”.
All rights reserved.

Quelle: IEA (2019¢), Fig.32
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