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1 Einleitung 

1.1 Hintergrund 

Deutschland hat sich im Zuge des EU-Beitritts zum Pariser Klimaabkommen 2015 dazu verpflichtet, bis 

zur Mitte des Jahrhunderts weitgehend klimaneutral zu sein. Auf diese Weise soll sichergestellt wer-

den, dass die globale Erderwärmung bis Ende des Jahrhunderts auf deutlich unter 2 °C, möglichst 1,5 °C 

begrenzt werden kann. Die bisher für das Jahr 2050 anvisierte Treibhausgasneutralität soll durch die 

Verschärfung der Klimaziele bereits 2045 erreicht werden. Damit dies gelingen kann, werden in den 

kommenden Jahren fossile Energieträger sukzessive durch erneuerbare Energie (EE) ersetzt werden 

müssen. Aufbauend auf den bisherigen Erfolgen bei der Transformation des Stromsektors, in dem re-

generative Erzeugungsanlagen bereits knapp zur Hälfte die Versorgung übernehmen, sollen zukünftig 

weite Bereiche der Sektoren Industrie, Wärme und Verkehr ebenfalls durch den Einsatz grünen Stroms 

klimaneutral werden.  

Trotz einer zunehmenden Anzahl elektrisch betriebener Anwendungen werden sich nicht alle Techno-

logien und Prozesse auf den direkten Einsatz von Strom umstellen lassen. So können elektrische An-

triebe beim heutigen Stand der Technik im Schiffs- und Flugverkehr nicht die an sie gestellten Anfor-

derungen (wie Reichweite und Betankungsdauer) erfüllen. Auch viele Prozesse in der Herstellung ener-

gieintensiver Produkte, beispielsweise in der Stahl- und Chemieindustrie, lassen sich nicht allein durch 

eine Elektrifizierung klimaneutral betreiben, sondern sind auch auf absehbare Zeit auf den Einsatz al-

ternativer, klimaneutraler Energieträger angewiesen. Um auch diese Bereiche zu defossillisieren, kön-

nen zukünftig grüner Wasserstoff sowie damit hergestellte synthetische Kraftstoffe eingesetzt werden. 

An entsprechenden Lösungen wird derzeit auf unterschiedlichen Ebenen seitens Industrie, Wissen-

schaft und Politik gearbeitet.  

Unter Berücksichtigung begrenzter inländischer Potenziale zur Erzeugung erneuerbaren Stroms, kann 

die Deckung des zukünftigen grünen Wasserstoffbedarfs nur mit Importen sichergestellt werden. So 

geht beispielsweise die Nationale Wasserstoffstrategie (NWS) der Bundesregierung davon aus, dass 

weniger als ein Sechstel des Bedarfs im Jahr 2030 durch nationale Erzeugung gedeckt wird 

(BMWi, 2020a). In den Fokus rücken daher Länder, die aufgrund ihrer geografischen Lage günstigere 

Standortvoraussetzungen für den Betrieb von Wind- und Photovoltaikanlagen vorweisen und die 

gleichzeitig in einer Distanz liegen, die den Import von Wasserstoff aus technischer und wirtschaftli-

cher Sicht realistisch erscheinen lässt.  

Vor dem Hintergrund der in der NWS ausgegebenen Zielmarken für das Jahr 2030, wird in der vorlie-

genden Studie von Fraunhofer UMSICHT, IW Köln und Wuppertal Institut der Frage nachgegangen, 

inwieweit bis zum Jahr 2030 tatsächlich umfangreiche Wasserstoffimporte realisiert werden können 

und damit die Versorgungslücke zwischen Bedarf und nationaler Erzeugung geschlossen werden kann. 

Dazu werden in einem ersten Schritt Chancen und Risiken vier ausgewählter Importländer untersucht 

und im Rahmen einer SWOT-Analyse im Vergleich zueinander bewertet (Kapitel 2). Dabei fließen in die 

Bewertungen der jeweiligen Länder neben den technischen EE-Potenzialen auch Faktoren wie ener-

giepolitische Ambitionen und energiewirtschaftliche Rahmenbedingungen ein. Darauf aufbauend wer-

den in Kapitel 3 die verschiedenen Transportoptionen für den Import von Wasserstoff analysiert und 

hinsichtlich ihrer Realisierbarkeit bis zum Jahr 2030 eingeordnet. Die sich daraus ergebenden Hand-

lungsempfehlungen können als Wegweiser zur Realisierung des 2030-Ziels verstanden werden.  
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1.2 Die Nationale Wasserstoffstrategie 

Die NWS erwartet bis 2030 einen maximalen Wasserstoffbedarf von 110 TWh und sieht dafür den 

Aufbau von 5 GW elektrolytischer Erzeugungsleistung vor, einschließlich der dafür erforderlichen Offs-

hore- und Onshore-Stromerzeugung von 20 TWh. Unter der Annahme von 4.000 Volllaststunden (VLS) 

und einem Elektrolysewirkungsgrad von 70 Prozent, kann so eine grüne Wasserstoffproduktion von 

14 TWh realisiert werden. Dies entspricht circa 13 Prozent des prognostizierten Gesamtbedarfs. Über 

die nationale Erzeugung hinausgehende Mengen grünen Wasserstoffs sollen durch Importe bereitge-

stellt werden. Die Bundesregierung strebt dabei vorrangig Kooperationen mit europäischen Mitglieds-

staaten an, insbesondere den Anrainerstaaten der Nord- und Ostsee sowie den Ländern in Südeuropa. 

Darüber hinaus wird die Zusammenarbeit mit Partnerländern im Rahmen der Entwicklungszusammen-

arbeit angestrebt. Dazu gibt es bereits erste Kooperationsbemühungen mit Marokko. 

Tabelle 1: Zielbild NWS - Eckdaten 

Kategorie Nationale Wasserstoffstrategie 2030 (Stand Juni 2020) 

H2-Bedarf 90 bis 110 TWh 

H2-Farben Fokus auf grünem H2, mit übergangsweiser Nutzung von CO2-neutralem H2  

Heimische  

Erzeugung 

◼ Aufbau von 5 GW inländischer Erzeugungskapazität 

◼ Aufbau der für die Elektrolyse benötigten EE-Strommenge von 20 TWh/a  

◼ Annahme heimische H2-Erzeugung: 14 TWh/a (4.000 VLS, η = 70 Prozent) 

Importe 

◼ Benötigte Importe zur Deckung des Gesamtbedarfs abzgl. heimischer Erzeu-

gung: 76 – 96 TWh/a (≙ 2,3 – 2,9 MtGasH2/a bzw. 2,1 – 2,7 MtLH2/a) 

◼ Favorisierte Importregionen:  

◼ Anrainerstaaten der Nord- & Ostsee 

◼ Südeuropa 

◼ Zusammenarbeit mit Partnerländern im Rahmen der Entwicklungszusammenar-

beit 

Priorisierte  

Anwendungs- 

bereiche 

Mittelfristiger Fokus liegt auf den Bereichen, die schon jetzt nahe an der Wirt-

schaftlichkeit sind und bei denen größere Pfadabhängigkeiten vermieden wer-

den oder die sich nicht anders defossillisieren lassen.  

Verteil- und 

Transportinfra-

struktur 

Um die Potenziale von H2 optimal nutzen zu können, soll die Transport- und 

Verteilinfrastruktur weiterentwickelt werden inkl. 

◼ Anpassung des regulatorischen Rahmens und der technischen Gegebenhei-

ten für die Gasinfrastruktur 

◼ Umstellung von freiwerdenden L-Gas-Pipelines auf H2 

◼ Aus- und Zubau von dedizierten H2-Netzen 

Im Juli 2021 verkündete Bundeswirtschaftsminister Peter Altmaier eine Aktualisierung der Stromve-

brauchsprognose für das Jahr 2030 (BMWi, 2021b). Dabei wurde auch die bisher zur Wasserstoffpro-

duktion vorgesehene Menge grünen Stroms von 20 TWh auf 30 TWh erhöht, so dass insgesamt 21 TWh 

grünen Wasserstoffs erzeugt werden könnten. Bis Herbst 2021 folgt laut BMWi eine ausführliche Ana-

lyse, in deren Verlauf das neue Wasserstoffziel auch offiziell verabschiedet werden könnte.  
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2 Chancen und Risiken ausgewählter Importländer 

Im Folgenden werden die vier Länder Marokko, Spanien, Chile und Niederlande im Hinblick auf ihre 

Voraussetzungen und Exportpotenziale für grünen Wasserstoff nach Deutschland bis zum Jahr 2030 

näher betrachtet und im Vergleich zueinander bewertet. Die Auswahl erfolgte aufgrund unterschied-

licher Entfernung (Nachbarschaft, Europa, MENA und Global) und der Bedingung, dass sie bereits eine 

eigene H2-Strategie oder H2-Partnerschaft mit Deutschland aufweisen. Sie bedeutet nicht, dass diese 

Länder im Vergleich zu anderen Ländern in diesen Regionen als geeigneter für den H2-Export nach 

Deutschland angesehen werden. Die methodischen Grundlagen für die Bewertungen werden im An-

hang dargestellt.  

2.1 Marokko 

Marokko – Basisjahr 2018 

EE-Primärenergieanteil 

EE-Stromanteil1 

8,5 % 

19,8 % 

 

Installierte fossile und  

erneuerbare Leistung2 

7 GWel und 

3,7 GWel 

Stromverbrauch1 (Zuwachs3) 

und Höchstlast Stromnetz4 

39 TWh (+16 % ggü. 2014) 

und 6,5 GW 

CO2-Emissionen5 
8,89 Mt CO2/a und 

1,6 t CO2/Einwohner 

H2-Produktion und Verbrauch unbekannt 

Ease of Doing Business Index6 
Platz 53 (weltweit), 

Platz 3 (MENA) 

Das Königreich Marokko ist ein vieldiskutierter Kandidat für zukünftige Wasserstofflieferungen und 

zeichnet sich als Vertreter der MENA-Region durch gute Standortbedingungen für Sonnen- und Wind-

strom, ehrgeizige Klimaziele sowie geringe Transportdistanzen nach Europa aus. Das nordafrikanische 

Land gilt als Vorreiter für den Ausbau erneuerbarer Energien in der Region, weshalb Deutschland in 

diesem Jahr eine Wasserstoffallianz mit Marokko vereinbarte. Wenngleich ambitionierte Ziele für den 

weiteren EE-Ausbau verfolgt werden, dominieren aktuell wie auch mittelfristig fossile Energieträger 

und stellen gegenwärtig für rund 90 Prozent der Primärenergie als auch 70 Prozent der Stromerzeu-

gung. 

 

1 (ONEE, 2019) 
2 (IRENA, RENEWABLE CAPACITY STATISTICS 2020, 2019) 
3 (DIHK, 2016) 
4 (ONEE, 2019) 
5 (IEA, 2018a) 
6 Der "Ease of Doing Business Index” der Weltbank (World Bank, Doing Business 2020) misst das regulatorische Umfeld für 
die Gründung und den Betrieb eines lokalen Unternehmens anhand von 41 Indikatoren und 10 Themen. Die Rangliste umfasst 
190 Länder, wobei eine niedrige Platzierung einer besseren Bewertung entspricht. Zur Info: Für das Jahr 2018f wurden von 
der Weltbank irreguläre Angaben festgestellt und der Index daraufhin in Überprüfung und Aussetzung überführt. 
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 Energiepolitische Ambitionen 

Die marokkanische Energiestrategie sieht vor, den Anteil der erneuerbaren Leistung im Stromsektor 

bis zum Jahr 2030 von „heute“ 31 bis 35 Prozent auf 52 Prozent auszubauen (IEA, 2019a). Dadurch 

kann sich die erneuerbare Stromproduktion von 7,9 TWh in 2018 auf 31 TWh in 2030 knapp vervierfa-

chen. Allerdings wird aufgrund der geringeren Volllaststunden, im Vergleich zu konventionellen Kraft-

werken, der EE-Anteil an der Gesamtstromerzeugung lediglich auf 37 Prozent ansteigen (Chentouf & 

Allouch, 2018). Trotz hoher technischer erneuerbarer Stromerzeugungspotenziale dürfte die Fähigkeit, 

ein ausreichend hohes Wachstum der Kapazitäten beim EE-Ausbau aufrechtzuerhalten, eine große 

Restriktion darstellen. So werden nach IEA (2019a) zur Erreichung der Ausbauziele bis 2030, zusätzlich 

rund 10 GWel erneuerbare Kapazität benötigt, was nach Fraunhofer ISI (2019) jährlichen Wachstums-

raten von 16 Prozent bei der Windkraft und 26 Prozent bei der Solarenergie entspricht. Ein derartiger 

Ausbau wurde zwar in der jüngeren Vergangenheit verzeichnet. So betrugt nach Fraunhofer IEE (2020) 

die jährliche Wachstumsrate der Windkraft in Marokko von 2010 bis 2017 durchschnittlich 20 Prozent 

und die der Solarenergie 26 Prozent. Es verdeutlicht jedoch das Ambitionsniveau, insbesondere wenn 

zusätzliche Erzeugungskapazitäten für H2-Exporte bereitgestellt werden sollen. 

 

Abbildung 1: Stromerzeugung und -bedarf in Marokko für die Jahre 2014, 2018 und 2030, mögliche resultierende 

H2-Produktionsmenge in 2030 sowie langfristige technische Potenziale für die EE-Strom- und H2-Erzeugung. 

Bemerkung: Das erneuerbare Stromerzeugungspotenzial wurde rein rechnerisch aus der Angabe des H2-Erzeu-

gungspotenzials (s.u.) bestimmt. Annahmen hierzu: Wirkungsgrad Elektrolyse 70 Prozent und Verwendung von 

50 Prozent des EE-Potenzials für H2.  

Quelle: Eigene Darstellung  

Aufgrund des steigenden Wirtschafts- und Bevölkerungswachstums in Marokko erhöht sich auch die 

Stromnachfrage. So prognostizierte ONEE (2015) seinerzeit einen Strombedarf von 95 TWh für das Jahr 

2030. Dieser Wert erscheint jedoch aus heutiger Sicht überschätzt und wird daher als obere Grenze 

angesehen, da bereits die in derselben Quelle, die für das Jahr 2020 antizipierte Stromnachfrage von 
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52 TWh signifikant unterschritten wurde. Für eine Abschätzung der unteren Grenze der Stromnach-

frage wird die Entwicklung der letzten 10 Jahre (Steigerung von 4 Prozent/a) fortgeschrieben, was in 

einer Stromnachfrage von etwa 62 TWh im Jahr 2030 resultiert. Folglich wären im Jahr 2030 im besten 

Fall circa 21 TWh an EE-Strom zur Erzeugung von Wasserstoff (blaue und weiße Fläche in Abbildung 1) 

vorhanden – je nach Austauschsaldo mit den Nachbarregionen. Eine entsprechende H2-Produktion 

würde dann jedoch nicht allein aus EE-Strom resultieren. Tritt hingegen das Szenario von ONEE (2015) 

mit einem Strombedarf von 95 TWh im Jahr 2030 ein, dürften die Stromimporte nach Marokko sogar 

steigen. Die Differenz zur Erzeugung beträgt in diesem Fall 12 TWh (13 Prozent am Gesamtverbrauch) 

und würde sich damit im Vergleich zum Jahr 2012 nach Ceña (2014) mit rund 6 TWh (18 Prozent) ver-

doppeln.  

Wenn man unterstellt, dass Marokko als wichtiges H2-Exportland für Deutschland wenigstens die glei-

che Menge grünen Wasserstoff im Jahr 2030 produziert, wie sie Deutschland selbst anstrebt (14 TWh 

H2, blauer Block in Abbildung 1), dann müsste Marokko allein diesbezüglich 20 TWhel an EE-Strom pro-

duzieren. Ohne die eigenen energiepolitischen Zwischenziele bis 2030 zu gefährden, müsste demnach 

der Zubau noch zusätzlich um 70 Prozent gesteigert werden. Dies erscheint aus heutiger Sicht unrea-

listisch. Ein signifikanter Export von grünem H2 für Deutschland wird daher nur bei moderaten Ver-

brauchssteigerungen und Erfüllung der EE-Ausbauziele möglich sein. 

Marokko möchte sich als führender H2- und PtX-Exporteur insbesondere in Richtung Europa positio-

nieren. Eine dezidierte Wasserstoffstrategie ist bislang nicht veröffentlicht, wenngleich eine PtX-Road-

map bereits für 2020 angekündigt war (Weltenergierat, 2018). Dennoch haben Marokko und Deutsch-

land im letzten Jahr eine Wasserstoff-Allianz vereinbart, welche auch den gemeinsamen Bau konkreter 

Anlagen vorsieht – unter anderem einen 100 MW-Elektrolyseur mit Meerwasserentsalzung (BMZ, 

2021). Diese Aktivitäten stehen aktuell jedoch wegen diplomatischer Verstimmungen mit Bezug zur 

West-Sahara-Region auf dem Prüfstand, Experten rechnen mit keiner schnellen Einigung (FAZ.NET, 

2021). Neben dem Exportgeschäft wird Marokko voraussichtlich auch zunehmend Eigenbedarfe an 

grünem Wasserstoff verzeichnen, denn das Land möchte sich unabhängiger von Ammoniakimporten 

für die wirtschaftlich sehr bedeutsame Düngemittelproduktion machen und hat bereits Demonstrati-

onsanlagen für eine eigene, grüne Ammoniakproduktion in Betrieb genommen (Fraunhofer IGB, 2021). 

 H2-Erzeugungspotenziale und –kosten 

Fraunhofer IEE (2021) sieht langfristig ein sehr hohes Erzeugungspotenzial für komprimierten Wasser-

stoff von 586 TWh im Jahr 2050, welches überwiegend durch PV-/Wind-Hybridanlagen und mithilfe 

von PEM-Elektrolyseuren an Küstenstandorten generiert werden kann. Mittelfristig kann hiervon je-

doch aufgrund begrenzter Ausbaukapazitäten nur ein sehr kleiner Teil realisiert werden.  

Hinsichtlich zukünftiger Erzeugungskosten ist eine Abschätzung generell mit hohen Unsicherheiten 

verbunden, da wesentliche Faktoren wie Technologieentwicklung, Anlagenauslastung, Transportauf-

wand und Finanzierungsrisiken ungewiss sind. Entsprechend groß ist auch die Bandbreite von Kosten-

angaben in der Studienlandschaft, einen Überblick gibt die untenstehende Abbildung 2. Die fünf Sze-

narien der drei betrachteten Studien gehen von möglichen Gestehungskosten zwischen 5,7 und 

16 ctEURO /kWh Wasserstoff für das Jahr 2030 aus und veranschlagen weitere 2 bis 9,5 ctEURO/kWh für 

den Transport via Pipeline. Ergänzend dazu sehen Fraunhofer IEE (2021) im Jahr 2050 mittlere Bereit-

stellungskosten in Höhe von 10 ctEURO /kWh. 
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Abbildung 2: H2-Bereitstellungskosten aus Marokko 20307 

Quelle: Eigene Darstellung nach (Fraunhofer ISI, 2019; Navigant, 2019; Wuppertal Institut, 2020) 

 Energiewirtschaftliche Rahmenbedingungen 

Die marokkanische Energiewende ist staatlich gelenkt und wird durch zwei Institutionen umgesetzt. 

Die Nationale Elektrizitäts- und Wasserbehörde (ONEE – Office national de l‘électricité et de l‘eau po-

table) ist verantwortlich für das fossile Kraftwerksportfolio und betreibt das Stromnetz. Die marokka-

nische Agentur für nachhaltige Energie (MASEN – Moroccan Agency for Sustainable Energy) ist hinge-

gen explizit für die Entwicklung regenerativer Energieressourcen ins Leben gerufen worden. Zwar hat 

die ONEE offiziell alle Aktivitäten rund um die Erneuerbaren an MASEN übertragen, es bestehen jedoch 

weiterhin Verflechtungen zwischen beiden Institutionen – so sitzt beispielsweise der Geschäftsführer 

von ONEE, Abderrahim El Hafidi, im Aufsichtsrat von MASEN. Insgesamt verläuft der Ausbau der er-

neuerbaren Stromerzeugung in Marokko also weitestgehend zentralistisch und private Akteure haben 

kaum Zugang zum Energiemarkt.  

Dies führt dazu, dass vor allem große Solarkraftwerke und Windparks gebaut werden, oft mit finanzi-

eller Unterstützung aus dem Ausland. Lokale Unternehmen, Kommunen und Privatpersonen können 

sich am Markt hingegen kaum beteiligen, denn sie dürfen selbst erzeugten Strom nicht in das Netz 

einspeisen. Eine mittelfristige Liberalisierung des Strommarktes und -netzes für weitere Akteure wird 

wegen starker Eigeninteressen der beschriebenen Institutionen, insbesondere der ONEE, als wenig 

wahrscheinlich angesehen. Die aktuell vorherrschende Marktstruktur dürfte mit ein Grund für den zu-

letzt stark angestiegenen Kohleanteil am marokkanischen Strommix und der vergleichsweise geringen 

Ausschöpfung der erneuerbaren Potenziale sein. 

Gegenwärtig ist Marokko sehr stark abhängig von Energieimporten, denn nahezu alle fossilen Energie-

träger werden aus dem Ausland bezogen, insbesondere Erdgas und -öl aus Algerien. Doch auch Strom 

wird importiert, wenngleich hier die in der letzten Dekade stetig gewachsene Importabhängigkeit seit 

2017 deutlich rückläufig ist. In 2018 beliefen sich die Strombezüge - vor allem aus Spanien - auf 3,7 

TWh, während die Stromexporte lediglich 0,35 TWh ausmachten (IEA, 2018a). Diese Bilanz konnte of-

fenbar zuletzt deutlich zu Gunsten höherer Exporte in Höhe von rd. 1,2 TWh im Jahr 2019 verbessert 

werden, nicht zuletzt aufgrund eines neu in Betrieb genommenen konventionellen Kraftwerks in Safi8. 

Marokko ist demnach vermutlich auf dem Weg seine Importabhängigkeit zu reduzieren. 

 

7 Opt. = optimistisches Szenario, pess. = pessimistisches Szenario, prog. = progressives Szenario, kons. = konser-

vatives Szenario. 
8 Siehe Nachrichtenmeldung auf https://www.moroccoworldnews.com/2020/02/292981/morocco-remains-
net-exporter-of-electricity 
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 SWOT-Analyse: Marokko 

Stärken 

• Hohe Flächen- und Erzeugungspotenziale für 

EE und H2 

• Möglichkeit für Hybridsysteme Wind/PV bie-

ten Potenzial für sehr hohe Volllaststunden 

• Politische Ambition, Vorreiter bei EE-Ausbau 

und führender H2-Exporteur zu werden 

• Im Pipelineradius zu EU und Deutschland  

 

Schwächen 

• Arider Wüstenstaat, daher Meerwasserentsal-

zung zwingend nötig (zusätzliche Energie-

/Strombedarfe) 

• Große Entfernung, hohe Transportkosten 

• Ausbaubedarf bei Energieinfrastruktur nötig 

• Nicht liberalisierter Energiemarkt 

• Autokratisches Gesellschaftssystem 

• Derzeit hohe Abhängigkeit von fossilen Ener-

gien 
 

Chancen 

• Hohe Potenziale für lokale Wertschöpfung 

sowohl in Marokko (durch Produktion) als 

auch in Deutschland (durch Anlagenexport) 

• Ausgangspunkt für energetische Vernetzung 

mit weiteren Ländern der Region 

• Synergieeffekte für die eigene Trinkwasser- 

und erneuerbare Energie- und Rohstoffver-

sorgung  

• H2-Partnerschaft mit Deutschland  

• NWS mit vorgegebenem Ziel zum Aufbau ei-

ner Wasserstoffwirtschaft 

 

Risiken 

• Verzögerungen beim Ausbau von Erneuerba-

ren Energien, H2-Produktion und Infrastruktur 

• Gefährdung oder Verfehlung eigener EE- und 

H2-Ziele sowie Energie- und Wasserversorgung 

(durch H2-Exporte) 

• Mangelnde Akzeptanz für H2-Exporte 

• Geopolitische Konflikte wie z. B. aktuell zur 

Westsahara können die H2-Partnerschaft mit 

Deutschland beeinträchtigen 

• Regierungs- und Strategiewechsel  

• Trockenheit und Wasserknappheit beziehungs-

weise Nutzungskonkurrenzen um Wasser 
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2.2 Spanien 

Spanien – Basisjahr 2018 

EE-Primärenergieanteil 

EE-Stromanteil9 

9 % 

37 % 

 

Installierte fossile und  

erneuerbare Leistung10 

43 GWel und 

52 GWel 

Stromverbrauch (Zuwachs)11 

und Höchstlast Stromnetz12 

246 TWh (+ 6 % ggü. 2014) 

und 41 GW 

CO2-Emissionen13 
248,9 Mt CO2/a und 5,3 t 

CO2/Einwohner 

H2-Produktion/-Verbrauch14 

Verbrauch aktuell:  

500.000 t H2/a 

(grauer Wasserstoff) 

Ease of Doing Business 

Index15 

Platz 30 (weltweit), Platz 

19 (OECD16) 

Spanien zeichnet sich als geografisch nahegelegener EU-Partner und durch sein großes Erzeugungspo-

tenzial für preiswerten Strom aus Wind- und Solarkraft aus. Die Erzeugungsbedingungen auf der iberi-

schen Halbinsel sind denen Nordwestafrikas ähnlich, es gibt viel verfügbare Fläche für die Stromgene-

rierung aus erneuerbaren Energiequellen und das Land hat bereits eine eigene H2-Strategie veröffent-

licht. Auch für Investitionen in EE-Anlagen lässt sich seit 2019 wieder ein positiver Trend verzeichnen, 

nachdem diese in den Jahren zuvor stark eingebrochen waren (IEA, 2021). Ob diese Umkehr bei der 

Ausbaudynamik jedoch ausreicht, um die mittelfristigen – auf einem sehr starken EE-Zubau und hohen 

Effizienzverbesserungen basierenden – spanischen Klimaziele (2030) zu erreichen, bleibt fraglich. 

 Politische Ambitionen 

Die spanische Energiestrategie sieht vor 63 Prozent des selbst erzeugten Stroms aus erneuerbaren 

Energiequellen bis zum Jahr 2030 zu gewinnen. Dafür ist ein Zubau von knapp 60 GWel EE-Leistung 

vorgesehen, sodass bis 2030 eine kumulierte Leistung von etwa 90 GWel aus Wind- und Solaranlagen 

zur Verfügung stehen soll (Comisson, 2020).  Außerdem wird der zeitnahe Kohleausstieg forciert: Zwi-

schen 2008 und 2018 wurde die nationale Stromerzeugung durch Kohlekraft bereits um 80 Prozent 

reduziert und macht aktuell nur noch etwa fünf Prozent der spanischen Stromerzeugung aus (IEA, 

2021). In diesem Zeitraum erfuhr die Stromerzeugung aus EE einen starken Aufschwung und stand im 

 

9 (Eurostat, 2021a) 
10 (entso-e, 2021) 
11 (Eurostat, 2021a) 
12 (REE, 2021) 
13 (IEA, 2018b) 
14 (IEA, 2021) 
15 (World Bank Group, 2020) 
16 „high income“ auch für nachfolgende Tabellen 
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Jahr 2019 für rund 38 Prozent des inländisch erzeugten Stroms, gefolgt von Erdgas (30 Prozent), Kern-

kraft (22 Prozent), Erdöl (5 Prozent) und Kohle (5 Prozent).  

Um eine mögliche Entwicklung von Strombedarf und -erzeugung in Spanien aufzuzeigen, wird im Fol-

genden das Szenario „European Green Revolution“ von entso-e (2015) als Ausgangsbasis verwendet. 

Die dort für 2030 angenommene Stromerzeugung in Höhe von 413 TWh könnte den spanischen Strom-

bedarf nicht nur decken, sondern je nach Entwicklung sogar überschreiten (siehe Abbildung 3). Dem-

zufolge ergeben sich im Jahr 2030 zwischen 32 und 90 TWh überschüssiger Strom, der prinzipiell für 

die Wasserstofferzeugung via Elektrolyse genutzt werden könnte. Auch sieht dieses Szenario vor, dass 

die Stromerzeugung im Jahr 2030 großteilig durch erneuerbare Energiequellen gedeckt wird. 

 

Abbildung 3: Stromerzeugung und -bedarf in Spanien für die Jahre 2014, 2018 und 2030, mögliche resultierende 

H2-Produktionsmenge in 2030 sowie langfristige technische Potenziale für die EE-Strom und H2-Erzeugung. 

Bemerkung: Die untere Grenze des Strombedarfs im Jahr 2030 wurde auf Basis des Verbrauchsanstiegs zwischen 

den Jahren 2008 und 2018 fortgeschrieben, der maximale Strombedarf sowie die Erzeugung und Aufteilung fos-

sile/erneuerbare stammen aus entso-e (2015). Für das langfristige H2-Produktionspotenzial wurde eine 50-pro-

zentige Nutzung des EE-Potenzials und ein Elektrolyse Wirkungsgrad von 70 Prozent unterstellt. 

Quelle: Eigene Darstellung  

Spanien verfügt außerdem über eine dezidierte Wasserstoffstrategie, welche einen Aufbau von min-

destens 4 GWel Elektrolysekapazität bis 2030 vorsieht (MITECO, 2020). Mit dem so erzeugten grünen 

Wasserstoff sollen die inländischen Sektoren Industrie, Verkehr und Energiespeicherung versorgt wer-

den und beispielsweise in der Industrie zunächst mindestens 25 Prozent des grauen Wasserstoffs er-

setzen (Watson Farley & Williams, 2021). Darüber hinaus sieht sich Spanien laut Strategiepapier auf-

grund der guten klimatischen Bedingungen und der großen verfügbaren Flächen für EE – das techni-

sche EE-Potenzial Spaniens wird auf 1.640 TWh/a geschätzt – als einer der zukünftig führenden Player 

in der Produktion und Export von Wasserstoff, insbesondere mit Blick auf das übrige Europa (Kakoula-

kia et al., 2021). Dies scheint jedoch eher ein langfristiges Ziel zu sein, denn zunächst müssten gemäß 
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der Strategie die spanischen Produktionskapazitäten den heimischen Bedarf übersteigen, welcher auf-

grund der ansässigen Stahl- und Chemieindustrie beträchtlich sein dürfte.  

 H2-Erzeugungspotenziale und -kosten 

Detaillierte Potenzialanalysen für Spanien konnten in der Literatur nicht ausgemacht werden. Legt man 

allerdings die Hälfte des technischen EE-Potenzials Spaniens mit 1.640 TWh/a (s. o.) für die Erzeugung 

von Wasserstoff zugrunde, so ergibt sich, bei einem Elektrolysewirkungsgrad von 71 Prozent, ein denk-

bares H2-Potenzial von etwa 582 TWh. 

Des Weiteren hat Anfang 2021 eine Gruppe von 30 europäischen Energieakteuren die „HyDeal-Ambi-

tion“ gestartet, ein mehrstufiges Konzept, welches ab 2022 die Herstellung von grünem Wasserstoff 

auf der iberischen Halbinsel beginnen und innerhalb eines Jahres Solarstandorte mit einer Leistung 

von fast 10 GWel aufbauen will. Sie haben die Zukunftsvision, bis 2030 grünen Wasserstoff zum Preis 

fossiler Brennstoffe (1,50 €/kg) europaweit verfügbar zu machen und zunächst Spanien und Frankreich 

sowie später Deutschland und das übrige Europa zu versorgen (OGE, 2021). Konkret ist eine Wasser-

stofferzeugung in Spanien von 150 TWh/a bis 2030 geplant, was die in der spanischen H2-Strategie 

anvisierten Kapazitäten erheblich überschreiten würde. Davon sollen 55 TWh/a zu einem Preis von 1,7 

– 1,8 €/kg H2 nach Deutschland exportiert werden. Diese Preisannahmen sind als äußerst optimistisch 

zu bewerten, wie untenstehender Vergleich zeigt. 

 
Abbildung 4: H2-Bereitstellungskosten aus Spanien 2030 

Quelle: eigene Darstellung nach (BCE, 2021; Agora Energiewende & AFRY, 2021; OGE, 2021) 

 Energiewirtschaftliche Rahmenbedingungen 

Die spanische Strombörse OMIE verwaltet bis zum Jahr 2030 gemäß des Regulierungsrahmens des 

europäischen Stromsektors den täglichen und untertägigen Stromgroßhandelsmarkt für Spanien. Da-

neben ist der Netzbetreiber Red Eléctrica de España (REE) für die technische Leitung und damit für die 

Netzsicherheit, die Entwicklung und Erweiterung des Stromnetzes sowie die Netzkuppelstellen zwi-

schen Spanien und dem zentraleuropäischen Verbundnetz UCTE Netz zuzüglich Marokko verantwort-

lich. REE ist ein börsennotiertes Unternehmen, an welchem der spanische Staat derzeit 20 Prozent der 

Aktien, sowie verschiedene Investmentfonds jeweils rund 3 Prozent der Anteile halten. Das (spanische) 

Gesetz verbietet der REE Aktienanteile von Strom- oder Gasversorgungsunternehmen zu besitzen.  

Der Strommarkt wird gegenwärtig von den drei Haupterzeugern Grupo Endesa, Iberdrola und Naturgy 

dominiert, welche zusammen etwa 50 Prozent des in Spanien abgenommenen Stroms bereitstellen. 
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Ihr Marktanteil nahm in den letzten Jahren mit steigender Stromerzeugung aus EE und der damit ein-

hergehenden Dezentralisierung des Strommarktes kontinuierlich ab. Neben den Unternehmen der 

Stromerzeugung spielen Vertriebsgesellschaften eine große Rolle. In Spanien bilden fünf der 333 Ver-

triebsgesellschaften ein Oligopol, welches rund 85 Prozent17 der Versorgungspunkte auf dem freien 

Markt bedient. Neben dem organisierten Strommarkt existiert ein nicht organisierter Strommarkt, 

welcher bilaterale Verträge zwischen qualifizierten Verbrauchern und Herstellern ermöglicht. Dieser 

nicht organisierte Teil des Strommarktes ist seit 2007 sowohl absolut als auch relativ gegenüber dem 

organisierten Strommarkt stark gewachsen (IEA, 2021). 

Des Weiteren unterstützt der spanische Staat die dezentrale Stromerzeugung durch Kleinerzeuger, 

welche Anlagen kleiner als 100 kWel betreiben. Im Jahr 2019 ist dafür eine neue Vorschrift erlassen 

worden, welche den Eigenverbrauch von Strom in Gemeinden und Industriegebieten ermöglicht, die 

Verwaltungsverfahren erleichtert und privaten Erzeuger ermöglicht, überschüssigen Strom in das Netz 

einzuspeisen. Insgesamt ist der spanische Energiemarkt damit als liberal zu bewerten. Trotz des oligo-

polistischen Vertriebs ist der Strommarkt im Allgemeinen als offen anzusehen und wird nicht durch 

staatliche Unternehmen dominiert. Darüber hinaus wird nicht nur Unternehmen der Eintritt in den 

Energiemarkt gestattet. Hinzu kommen zeitvariable Stromtarife, die das Stromnetz zu Hauptver-

brauchszeiten durch höhere Preise und während Schwachlastzeiten durch geringere Stromkosten ent-

lasten soll (Horizonte Group, 2021).  

Spanien ist derzeit sehr stark von Energieimporten (insbesondere Erdgas und -öl) abhängig, die Eigen-

erzeugung deckt lediglich ein Viertel des Gesamtenergiebedarfs ab. Seine Importabhängigkeit will Spa-

nien bis 2030 um rund 10 Prozentpunkte auf 61 Prozent reduzieren, unter anderem indem das Land 

die Energieeffizienz um rund 40 Prozent steigert. 

  

 

17 Stichtag 30.09.2019 
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 SWOT-Analyse: Spanien 

Stärken 

• Ambitionierte Ziele in Bezug auf EE-Ausbau 

und Produktion von grünem H2 bis 2030 

• Hohe Flächen- und Erzeugungspotenziale für 

EE und H2  

• Potenzial für Wind-/PV-Hybridnutzung 

• Liberaler Strommarkt 

• EU-Mitglied, geografische Nähe zu Deutsch-

land erlaubt Pipelinetransport 

 
Schwächen 

• Derzeit hohe THG-Emissionen, Klimaziele für 

2030 wenig ambitioniert 

• Hohe Abhängigkeit von Erdgas- und Erdöl-Im-

porten 

• Hoher Eigenbedarf für Strom und H2  

(insbesondere in der Industrie) 

• Wenige grenzüberschreitende Gasleitungen 

nach Frankreich 
 

Chancen 

• Hohe Potenziale für lokale Wertschöpfung 

sowohl in Spanien (durch Produktion) als 

auch in Deutschland (durch Anlagenexport) 

• Attraktive Preisgestaltung von grünem Was-

serstoff für europäische Länder 

• Realisierung eines schnellen und umfassen-

den Markthochlaufs durch bestehende Am-

bitionen und zusätzliche Partnerschaften 

möglich (HyDeal) 

• Europäische Wasserstoffwirtschaft im Sinne 

des Green Deals 

• Ökonomisches Empowering einer EU-Region, 

die seit der Finanzkrise mit strukturellen 

Problemen zu kämpfen hat (hohe Arbeitslo-

sigkeit, hohe Verschuldung) 

• NWS mit vorgegebenem Ziel zum Aufbau ei-

ner Wasserstoffwirtschaft 

 
Risiken 

• Verzögerungen: Exporte in andere Länder ste-

hen vermutlich erst nach 2030 zur Verfügung, 

da Spanien hohe Eigenbedarfe für Wasserstoff 

in der Industrie und im Stromsystem hat 

• Konkurrenz mit Abnehmern und Anbietern von 

Gas und grünem Wasserstoff in der nahen Um-

gebung 

• Regulatorische Hemmnisse für den Export 

• Trockenheit und Wasserknappheit beziehungs-

weise Nutzungskonkurrenzen um Wasser 
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2.3 Chile 

Chile – Basisjahr 2018 

EE-Primärenergieanteil18 

EE-Stromanteil19 

24 % 

46 % 

 

Installierte fossile und  

erneuerbare Leistung20 

12 GWel und 

11,5 GWel 

Stromverbrauch21 (Zuwachs22) 

und  

Höchstlast Stromnetz 

78,8 TWh (+ 16 % ggü. 

2014) 

unbekannt 

CO2-Emissionen23 
85,7 Mt CO2/a und 5,0 t 

CO2/Einwohner 

H2-Produktion und Verbrauch unbekannt 

Ease of Doing Business  

Index24 

Platz 59 (weltweit), Platz 

32 (OECD) 

Chile ist in den letzten Jahren zum Vorreiter in Südamerika in Bezug auf den EE-Ausbau und Klima-

schutz geworden. Die Herausforderungen und Chancen im Energiebereich sind geprägt von der außer-

gewöhnlichen Geografie und Ressourcenausstattung des Landes. Das chilenische Festland ist etwa 

4.300 km lang, jedoch nur 177 km schmal und hat den längsten nationalen Gebirgskamm der Welt mit 

einer parallel dazu verlaufenden Küstenlinie. Dies bietet ein sehr hohes Potenzial für Wind- und Was-

serkraft, allerdings bringen diese Gegebenheiten auch eine einzigartige Herausforderung an die Ener-

gieinfrastruktur mit sich. Des Weiteren bietet die Atacama-Wüste im Norden des Landes die global 

höchsten solaren Einstrahlungswerte, was ein großes Potenzial für die Entwicklung von PV und Solar-

thermischen Kraftwerken darstellt.  

 Politische Ambitionen 

Die wichtigsten Primärenergiequellen Chiles sind Erdgas, Erdöl und Wasserkraft. Im Jahr 2016 wurden 

rund 80 Prozent des Primärenergiebedarfs aus fossilen Energieträgern gedeckt (Erdöl, Erdgas bzw. 

Flüssiggas, Kohle). Chiles Energiepolitik hat sich jedoch in den letzten Jahren dynamisch weiterentwi-

ckelt. Als Reaktion auf Veränderungen im nationalen und internationalen Umfeld wurden bedeutende 

institutionelle und politische Reformen sowie große Infrastrukturprojekte durchgeführt. Im Jahr 2015 

wurde nach einer umfassenden, öffentlichen Konsultation die nationale Energiepolitik 2050 verab-

schiedet. Diese sieht vor, dass bis 2035 mindestens 60 Prozent und bis 2050 70 Prozent des erzeugten 

Stroms aus erneuerbaren Energien stammen. Zudem wird auf eine umfassende Elektrifizierung des 

Verkehrssektors gesetzt (Deutsch-Chilenische Industrie- und Handelskammer, 2016). Im November 

 

18 (IEA, 2018d) 
19 ebd. 
20 (IRENA, 2020) 
21 (IEA, 2018c) 
22 ebd. 
23 ebd. 
24 (World Bank Group, 2020) 
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2020 verkündete Chile seine nationale Strategie für grünen Wasserstoff, welche das Land weltweit 

führend bei dessen Produktion und Export aufstellen soll. Hierfür wurden die Ambitionen in Bezug auf 

den Ausbau der erneuerbaren Energien aus der nationalen Energiepolitik 2050 angepasst. Bereits 2030 

sollen 70 Prozent des Stroms aus erneuerbaren Energien stammen und bis zum Jahr 2050 um 95 Pro-

zent. Zudem beinhaltet die Strategie die folgenden Hauptziele: 

◼ Errichtung von 5 GW Elektrolysekapazität bis 2025, 

◼ Errichtung von 25 GW Elektrolysekapazität bis 2030 (Faktor 5 binnen fünf Jahren) und 

◼ Produktion des günstigsten grünen H2 weltweit, mit Kosten von weniger als 1,5 USD/kg H2 

bis 2030 (Ministerio de Energía, 2020). 

Im Jahr 2018 betrug die jährliche Stromproduktion in Chile 78 TWh und stieg seit 2006 im Durchschnitt 

um rund 3 Prozent pro Jahr. Die fossilen Energieträger Kohle, Erdgas und LNG machten 52 Prozent des 

Strommix aus, was die starke Abhängigkeit Chiles von Rohstoffimporten verdeutlicht. Rund 65 Prozent 

der fossilen Rohstoffe wurden 2016 importiert (IEA, 2018d). Es wird allerdings erwartet, dass diese 

Abhängigkeit im Laufe der Zeit sinken wird, da neu zugebaute erneuerbare Kapazitäten nach und nach 

in das Stromnetz integriert und Kohleblöcke verstärkt abgeschaltet werden. Zwischen 2017 und 2019 

reduzierte Chile seine THG-Emissionen um fast 19 Prozent. Aufgrund des starken EE-Ausbaus in den 

letzten Jahren werden die Kohlekraftwerke in Chile wohl schneller als erwartet abgeschaltet. Die Re-

gierung geht davon aus, dass bis 2024 elf statt der ursprünglich geplanten acht kohlebefeuerten Kraft-

werksblöcke vom Netz gehen werden. Ziel ist es bis 2040 die Gesamtkapazität der Kohlekraftwerke 

(5,5 GWel) auslaufen zu lassen (Agora Energiewende, 2021). 

 

Abbildung 5: Stromerzeugung und -bedarf in Chile für die Jahre 2014, 2018 und 2030, mögliche resultierende H2-

Produktionsmenge in 2030 sowie langfristige technische Potenziale für EE-Strom und H2-Erzeugung. 

Bemerkung: Für das langfristige H2-Produktionspotenzial wurde eine 50-prozentige Nutzung des EE-Potenzials 

und ein Elektrolyse Wirkungsgrad von 70 Prozent unterstellt. 

Quelle: eigene Darstellung 
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Die Deutsch-Chilenische Industrie- und Handelskammer geht davon aus, dass sich der Energiebedarf 

analog zum Wirtschaftswachstum verhalten wird. Allen Prognosen zufolge wird bis zum Jahr 2030 ein 

durchschnittliches Wachstum von 3,5 – 4 Prozent pro Jahr erwartet (IEA, 2018d).  Dies würde einem 

jährlichen Strombedarf von circa 126 TWh entsprechen. Für eine Abschätzung der Stromerzeugung bis 

2030 wird die Entwicklung der letzten 10 Jahre (Steigerung von 4,2 Prozent/a) fortgeschrieben (IEA, 

2018). Somit steigt die Stromerzeugung auf etwa 135 TWh im Jahr 2030 an. Zudem wird angenommen, 

dass die Ziele der nationalen Wasserstoffstrategie eintreffen und bereits im Jahr 2030 circa 60 Prozent 

des Stroms aus erneuerbaren Energien erzeugt wird. Folglich wären im Jahr 2030 im besten Fall ca. 10 

TWh Strom zur Erzeugung von Wasserstoff (blauweiß gestreifte Fläche in Abbildung 5) vorhanden. 

 H2-Erzeugungspotenziale und -kosten 

Chiles Wasserstoffstrategie proklamiert ein sehr großes Potenzial für erneuerbare Energien von etwa 

1.800 GWel, davon 1.180 GWel PV, 509 GWel Solarthermische Kraftwerke, 191 GWel Onshore-Windkraft 

und 6 GWel Wasserkraft (Ministerio de Energía, 2020). Dies entspricht mehr als dem 70-fachen des 

aktuellen Strombedarfs des Landes. Chile geht davon aus, dass bis 2030 in der Atacama-Wüste und in 

der Region Magallanes der günstigste grüne Wasserstoff weltweit produziert wird, mit Erzeugungskos-

ten zwischen 3,3 und 4,6 ctEURO/kWh Wasserstoff (Ministerio de Energía, 2020). Auch die IEA (2019b) 

sieht Chile langfristig mit jährlichen Produktionsvolumina von 160 MtH2 zu Kosten von 5 ctEURO/kWh 

Wasserstoff an der globalen Spitze. Bezieht man allerdings die Kosten für den Transport nach Deutsch-

land mit ein, welcher aufgrund der großen Distanz ausschließlich mit Schiffen inklusive energieintensi-

ver Verflüssigung bewerkstelligt werden muss – andere Trägermaterialien sind theoretisch denkbar 

jedoch hier im Kostenvergleich nicht berücksichtigt worden – nivellieren sich die Standortvorteile ge-

genüber anderen Regionen schnell (siehe Abbildung 6). 

 

Abbildung 6: H2-Bereitstellungskosten aus Chile 2030 

Quelle: eigene Darstellung nach (IEA, 2019b; Ministerio de Energía, 2020; Fraunhofer IEE, 2021; Navigant, 2019) 

 Energiewirtschaftliche Rahmenbedingungen 

Chiles ehemals staatlicher Stromsektor wurde in den 1980er Jahren aufgelöst und privatisiert. Diese 

erfolgreiche Reform diente anschließend als Modell für Privatisierungsinitiativen in Lateinamerika und 

fand auch weltweit Anwendung. In den letzten Jahren hat Chile sich zu einem erstklassigen Standort 

für Solar- und Windenergie entwickelt. Neue Gesetze fördern Investitionen in Erzeugungskapazitäten 

im gesamten Stromsektor. Die erweiterte Rolle des Staates bei der Energieplanung hat dazu beigetra-

gen, die Projektentwicklung anzukurbeln, insbesondere bei der Stromübertragung. Im Bereich der 
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Stromerzeugung herrscht ein freier Wettbewerb. Um die Abhängigkeiten zu verringern, lautet das er-

klärte politische Ziel, mehr Akteure auf den Markt zu bringen.  

Grundsätzlich ist der chilenische Strommarkt liberalisiert und unterteilt sich in die drei Bereiche Erzeu-

gung, Übertragung und Verteilung. Allerdings werden diese teilweise von starken bereichsübergrei-

fenden Oligopolen dominiert. So sind große Teile der Stromerzeugung und Übertragungsleitungen im 

gleichen Firmenbesitz. Das Energieübertragungsunternehmen Transelec besitzt zum Beispiel mit fast 

10.000 Kilometern 500-kV- und 220-kV-Übertragungsleitungen und mehr als sechzig Umspannwerken 

zwischen der Region Arica und Parinacota und der Region Los Lagos einen Anteil von 85 Prozent am 

nationalen Stromnetz (transelec, 2021). 

Chile ist eine „Strominsel“ mit nur einer Grenzkuppelstelle zu Argentinien – Stadt Salta – und muss 

daher praktisch den gesamten Strom im Land selbst erzeugen. Zudem besitzt es kein landesweites 

Verbundnetz, stattdessen existieren vier voneinander unabhängige Verbundsysteme: SEM und SEA im 

Süden, SIC im Zentrum und SING im Norden. Wichtige Entwicklungen waren die Fertigstellung einer 

neuen Verbindungsleitung, der 600 km langen TEN-Leitung, zwischen dem SING- und dem SIC-Netz im 

November 2017, gefolgt von der Inbetriebnahme der 753 km langen Leitung Polpaico-Cardones im 

Juni 2019. Dies ermöglicht es den beiden Netzen, als ein einziges System zu fungieren, dass nun als 

Nationales Elektrizitätssystem (SEN) bekannt ist und über 90 Prozent der Stromnachfrage bedient. 

Durch die neuen Verbindungsleitungen wurde die Überlastung des Netzes verringert und der Strom 

aus erneuerbaren Energien kann aus dem Norden in den Süden übertragen werden (en:former, 2021). 

 SWOT-Analyse: Chile 

Stärken 

• Hoher Wasserkraftanteil an der Stromversor-

gung 

• Sehr hohes Windpotenzial und global 

höchste Sonneneinstrahlungswerte 

• 70-faches Potenzial an erneuerbaren Ener-

gien ggü. aktuellem Bedarf an Stromerzeu-

gungskapazitäten 

• Sehr günstige Strom- und Wasserstoffgeste-

hungskosten 

• Viele große Seehäfen entlang der Küste 

• Starkes Exportland 

 
Schwächen 

• Ausschließlich Schiffstransport möglich 

• Sehr hohe Transportkosten aufgrund der gro-

ßen Entfernung  

• Hohe Umwandlungsverluste für H2-Verflüssi-

gung  

• Voraussichtlich leere Rückfahrten nötig (wg. 

Spezialfracht) 

• Relativ isolierte Energieversorgung, da nur we-

nige grenzüberschreitende Leitungen zu Nach-

barländern  

• Stromknappheit und -ausfälle 
 

Chancen 

• Hohe Potenziale für lokale Wertschöpfung 

sowohl in Chile (durch Produktion) als auch 

in Deutschland (durch Anlagenexport) 

• Politische Ambition, Vorreiter bei EE-Ausbau 

und führender H2-Exporteur weltweit zu 

werden 

• H2- Partnerschaft mit Deutschland  

• NWS mit vorgegebenem Ziel zum Aufbau ei-

ner Wasserstoffwirtschaft 

 
Risiken 

• Konkurrenz durch andere (regionale) Abneh-

mer wie Süd-/Nordamerika und Japan 

• Steigender Eigenbedarf aufgrund von Wirt-

schaftswachstum 

• Verzögerungen durch fehlende beziehungs-

weise verfügbare Schiffe (s. Abschnitt 3.2) 

• Trockenheit und Wasserknappheit phasen-

weise durch El-Niño verstärkt 
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2.4 Niederlande 

Niederlande – Basisjahr 2018 

EE-Primärenergieanteil 

EE-Stromanteil25 

8,5 %  

13 % 

 

Installierte fossile und  

erneuerbare Leistung26 

20,2 GWel und 

9.6 GWel 

Stromverbrauch (Zuwachs)27 

und Höchstlast Stromnetz28 

113 TWh (+ 4 % ggü. 2014) 

und 18,9 GW 

CO2-Emissionen29 
162,3 Mt CO2/a und 9,5 t 

CO2/Einwohner 

H2-Produktion und Verbrauch unbekannt 

Ease of Doing Business  

Index30 

Platz 42 (weltweit), Platz 

27 (OECD) 

Als wichtiger Transit- und Handelsknotenpunkt im globalen wie regionalen Energie- und Ressourcen-

handel streben die Niederlande auch eine führende Rolle bei einer zukünftigen Wasserstoffwirtschaft 

an. Zwar sind die verfügbaren Flächenpotenziale zur EE-Erzeugung begrenzt und die ansässige Indust-

rie wird hohe Eigenbedarfe an klimaneutralem Wasserstoff haben. Mit viel Knowhow und Infrastruktur 

rund um Produktion, Verarbeitung und Handel von Gasprodukten sowie den großen Häfen Rotterdam 

und Amsterdam könnten sich die Niederlande jedoch zu einem zentralen Umschlagplatz für den Was-

serstoffimport nach Westeuropa entwickeln.  

 Politische Ambitionen 

Die niederländische Regierung hat sich das Ziel gesetzt, die THG-Emissionen des Landes bis zum Jahr 

2030 um 49 Prozent und bis 2050 um 95 Prozent gegenüber 1990 zu senken (Klimaatakkoord, 2019). 

Damit dies erreicht werden kann, müssen die EE-Kapazitäten massiv ausgebaut werden, wofür die Nie-

derlande vor allem eine Errichtung großer Offshore-Windparks in der Nordsee anstreben. Dazu gehö-

ren auch internationale Projekte wie North Sea Wind Power Hub, welches gemeinsam mit niederlän-

dischen Unternehmen wie Tennet, Energinet, Port of Rotterdam und Gasunie den schrittweisen Auf-

bau von künstlichen Energieinseln in der Nordsee vorsieht. Demnach sollen bis 2045 180 GWel an Offs-

hore-Leistung installiert werden, wenngleich diese mit den Anrainerstaaten Deutschland, Dänemark 

und UK geteilt wird (Schulz, 2019). Aktuell ist das Land jedoch sehr stark abhängig von fossilen Ener-

gieträgern, welche 2018 einen Anteil von rund 87 Prozent an der nationalen Stromerzeugung hatten, 

mit Erdgas als wichtigster Energiequelle (52 Prozent), gefolgt von Steinkohle (27 Prozent) und Erneu-

erbaren (13 Prozent). Daher hat das Land beim Klimaschutz im Energiesektor großen Aufholbedarf, 

 

25 (Eurostat, 2021b)  
26 (entso-e, 2021) 
27 (Eurostat, 2021a) 
28 (TENNET, 2021) 
29 (European Commission, 2019) 
30 (World Bank Group, 2020) 
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denn die THG-Emissionen konnten in den letzten 10 Jahren lediglich um rund 11 Prozent verringert 

werden, während es EU-weit im selben Zeitraum rund 24 Prozent waren. Als Reaktion hat die nieder-

ländische Regierung nun ambitionierte Pläne aufgesetzt, die unter anderem ein Verbot für Kohlever-

stromung und das Ende der eigenen Erdgasförderung ab 2030 vorsehen (IEA, 2020). 

Der Stromverbrauch der Niederlande stagniert seit etwa 2007 auf einem Niveau von circa 110 TWh 

(2018: rund 113 TWh) mit schwankenden jährlichen Änderungsraten und einem insgesamt leichten 

Rückgang in den letzten 10 Jahren. Für den Strombedarf für das Jahr 2030 wird daher zum einen an-

genommen, dass sich die Stagnation fortsetzt und der Strombedarf auch im Jahr 2030 noch bei circa 

113 TWh liegt. Dies dürfte angesichts der zunehmenden Elektrifizierung im Rahmen der Energiewende 

ein sehr konservativer unterer Wert für den künftigen Stromverbrauch sein. Zum anderen wird der im 

Szenario „European Green Revolution“ (entso-e, 2015) für das Jahr 2030 erwartete Stromverbrauch in 

Höhe von rund 123 TWh sowie die Projektionen für die gesamte, die fossile und erneuerbare Strom-

erzeugung übernommen. Demnach werden etwa 54 Prozent der Stromerzeugung im Jahr 2030 aus 

erneuerbaren Energiequellen stammen, was einer Verdopplung im Vergleich zu heute entspricht. Den-

noch werden fossile Energieträger auch weiterhin eine signifikante Rolle spielen. Die für das Jahr 2030 

prognostizierte Stromerzeugung (rund 121 TWhel/a) und der Strombedarf (113 bis 123 TWhel/a) der 

Niederlande wären weitgehend ausgeglichen, so dass nur im Fall eines stagnierenden Stromver-

brauchs bei gleichzeitig starkem Ausbau der EE-Erzeugung ein Exportpotenzial in Höhe von maximal 

5,5 TWh für grünen Wasserstoff erkennbar ist (siehe Abbildung 7). 

 

Abbildung 7: Stromerzeugung und -bedarf in Niederlande für die Jahre 2014, 2018 und 2030, mögliche resultie-

rende H2-Produktionsmenge in 2030 sowie langfristige technische Potenziale für die EE-Strom und H2-Erzeugung. 

Bemerkung: Für das langfristige H2-Produktionspotenzial wurde eine 50-prozentige Nutzung des EE-Potenzials 

und ein Elektrolyse Wirkungsgrad von 70 Prozent unterstellt. 

Quelle: eigene Darstellung 
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Wenn man unterstellt, dass die Niederlande als wichtiges H2-Exportland für Deutschland wenigstens 

die gleiche Menge produzieren wie sie Deutschland selbst anstrebt (also 14 TWh H2, weißer und blauer 

Block in Abbildung 7), dann müssten die Niederlande allein diesbezüglich 15 bis 20 TWhel zusätzlich an 

EE-Strom produzieren. Ohne die energiepolitischen Zwischenziele bis 2030 zu gefährden, müssten 

demnach die erzeugte Strommenge aus EE-Quellen noch um zusätzliche 39 Prozent gesteigert werden. 

Dies erscheint aus heutiger Sicht eher unrealistisch, da die installierte EE-Kapazität bis 2030 ohnehin 

schon mehr als verdoppelt werden soll – von 9,6 GWel in 2018 auf 24,8 GWel in 2030. Allerdings konn-

ten zuletzt (bis 2020) sowohl die installierten Leistungen bei PV (Verdopplung auf 10 GW) als auch 

Offshore-Wind (plus 1 GW) deutlich gesteigert werden31. Für einen Import von Wasserstoff aus den 

Niederlanden nach Deutschland erscheinen daher folgende zwei Optionen wahrscheinlicher:  

◼ grüner Wasserstoff, welcher in einer anderen Region (zum Beispiel Skandinavien) produ-

ziert, aber über die Niederlande gehandelt und transportiert wird und/oder 

◼ blauer Wasserstoff, welcher auf Basis von Erdgas in den Niederlanden produziert wird. 

Die niederländische Regierung hat im Jahr 2020 eine eigene Wasserstoffstrategie veröffentlicht, wel-

che einerseits einen Aufbau einer Elektrolysekapazität von 500 MW bis 2025 und 3 bis 4 GW bis 2030 

vorsieht. Andererseits setzt die Strategie auch einen starken Fokus auf blauen Wasserstoff, für welchen 

bereits größere Projekte wie Porthos und H-Vision angestoßen sind, die bis 2030 großskalig blauen 

Wasserstoff insbesondere an die lokale Industrie liefern sollen (Government of the Netherlands, 2020). 

Die Regierung geht davon aus, dass bis zum Jahr 2030 allein im Küstengebiet der Niederlande der Be-

darf an klimafreundlichem Wasserstoff für die industrielle Nutzung etwa 35 bis 59 TWh/a beträgt. 

Hinzu kommt der Bedarf aus dem Inland – im Industriecluster Chemelot in Limburg wird von einer 

Nachfrage von 7 bis 11 TWh/a ausgegangen (Klimaatakkoord, 2019). 

 H2-Erzeugungspotenziale und -kosten 

Soll der eigene Bedarf insbesondere aus der lokalen Industrie nicht nur mit blauem, sondern auch mit 

grünem Wasserstoff gedeckt und ggf. zusätzlich auch noch Exportmengen bereitgestellt werden, ist 

ein deutlich verstärkter EE-Ausbau nötig, denn die aktuellen Ziele reichen hierfür nicht aus. Die Vo-

raussetzungen hierfür sind gegeben, denn es besteht ein technisches EE-Potenzial für die Stromerzeu-

gung in Höhe von etwa 256 TWhel/a (Kakoulakia et al., 2021) bis 299 TWhel/a (FCH, 2020). Für das 

technische EE-Potenzial ist der Mittelwert dieser beiden Potenziale verwendet worden (Abbildung 7). 

Der Großteil des Potenzials wird mit knapp 200 TWhel/a allerdings der Offshore-Windkraft zugeschrie-

ben, welche tendenziell mit deutlich höheren Kosten einhergeht als Onshore-Anlagen. 

So geben BCE (2021) die Wasserstofferzeugungskosten der Niederlande für das Jahr 2030 mit 

12,6 ctEURO/kWh an. Am günstigsten ist die Erzeugung mithilfe von Onshore-Windanlagen, welche je-

doch aufgrund von Flächenrestriktionen nur ein geringes Potenzial haben; am teuersten mithilfe von 

PV, was für die Niederlande ebenfalls unwahrscheinlich ist. Realistisch scheint daher vor allem eine 

Produktion auf Basis von Offshore-Windanlagen, welche mit etwa 17,5 ctEURO/kWh kostenseitig im un-

teren Drittel der aufgespannten Bandbreite verortet sind. Eine ähnliche Spannweite geben mit 

17,5 - 19,5 ctEURO/kWh auch FCH (2020) an. Allerdings gibt es auch deutlich optimistischere Einschät-

zungen wie von (Agora Energiewende & AFRY, 2021), die Bereitstellungskosten von rund 6 ctEURO/kWh 

annehmen. 

 

31 https://www.cbs.nl/en-gb/news/2021/08/green-electricity-production-up-by-40-percent 
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Abbildung 8: H2-Bereitstellungskosten aus den Niederlanden 2030 

Quelle: eigene Darstellung nach (FCH, 2020; Agora Energiewende & AFRY, 2021; BCE, 2021) 

 Energiewirtschaftliche Rahmenbedingungen 

Ab dem Jahr 1998 erfolgte in den Niederlanden die Liberalisierung des Strommarktes, in dem die Mo-

nopolstrukturen im Energiemarkt abgebaut wurden. Unter anderem wurden die vier großen Energie-

versorger – auch zuständig für die Stromübertragung – von aus- und inländischen Unternehmen über-

nommen (Fraunhofer ISI, 2015). Aktuell existieren sechs größere (Essent NV, GDF Suez Energie Neder-

land, Nuon, Eneco, Delta und Greenchoice) sowie circa 40 kleinere regionale Stromversorger in den 

Niederlanden. Hierbei stellen Eneco, Delta und Greenchoice niederländische Unternehmen dar, wäh-

rend die drei übrigen zum Beispiel zu E.ON Benelux oder RWE gehören (AHK, 2019). 

Zwischen 1998 und 2004 wurde die Verbraucherseite schrittweise liberalisiert, ab 2004 konnte jeder 

Haushalt den Strom- und Gasanbieter frei wählen. Im Zuge der Liberalisierung darf der Energietrans-

port und die Energielieferung nicht vom selben Unternehmen erfolgen. So erfolgte 1998 die Gründung 

der Tennet Holding als einzigem Übertragungsnetzbetreiber der Niederlande, welches dem Finanzmi-

nisterium untersteht. Die Tennet fungiert als unabhängiger Netzverwalter, welcher den diskriminie-

rungsfreien Zugang zum Stromnetz (unabhängig vom Produzenten) garantiert. Auf der Ebene der Mit-

tel- und Niederspannungsnetze existieren verschiedene regionale Betreiber. Hierbei hat gemäß den 

umgesetzten EU-Richtlinien eingespeister Strom aus erneuerbaren Energiequellen Vorrang. Als erste 

europäische Strombörse entstand 1999 die „Amsterdam Power Exchange“ (auch APX-ENDEX).  

Die niederländische Energieversorgung wird aktuell noch von fossilen Energieträgern dominiert, wobei 

Erdgas den Hauptteil ausmacht. Zudem schreitet der EE-Ausbau32 nur schleppend voran. Um einen 

Umschwung einzuleiten und der Dominanz der fossilen Energieträger in der Energieversorgung entge-

genzuwirken, fördert die niederländische Regierung den EE-Ausbau mit 100 Millionen Euro. Hiervon 

sollen allein 20 Prozent in den Ausbau von Windenergie fließen, was auch für deutsche Unternehmen 

lukrativ sein kann (DNHK, 2021). 

 

32„Der Zugang von Strom aus erneuerbaren Energiequellen zum Netz wird nach dem Grundsatz der Nichtdiskri-
minierung gewährt. Die Netzbetreiber sind generell verpflichtet, das Netz so auszubauen, dass ausreichende Ka-
pazitäten für den Zugang und die Übertragung von Strom zur Verfügung stehen.” (DNHK, 2021) 
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Des Weiteren fördert die niederländische Regierung erneuerbare Energien in vielen zu dekarbonisie-

renden Bereichen. So existieren Förderungen in Form von Steuergutschriften bei Investitionen in Bi-

okraftstoffe und Wasserstoff aus EE, um den angestrebten EE-Anteil des Energieverbrauchs im Ver-

kehrssektor auf 10 Prozent zu erhöhen. Des Weiteren werden (auch) Steuergutschriften für Wärme- 

und Kälteinfrastrukturen gewährt, welche dabei helfen sollen, den Gebäudesektor zu dekarbonisieren 

(RES-Legal, 2021). 

Das bedeutendste Förderinstrument ist die SDE++-Betriebshilfe. Im Rahmen dieser Betriebshilfe wer-

den bestimmte EE-Projekte staatlich subventioniert, sodass eine Kompensation der Differenz zwischen 

dem Selbstkostenpreis der EE und deren Marktwert stattfindet. Die Bandbreite der für Subventionen 

infrage kommenden und damit förderfähigen Technologien, wird in 2021 vermutlich erneut anwach-

sen (BMWi, 2020c). 

Durch die geografische Lage und die vorhandenen Transportinfrastrukturen ist die Niederlande ein 

bedeutsamer Transit- und Handelsknotenpunkt für Erdgas, Erdöl, Elektrizität und Kohle. Besonders 

hervorzuheben sind die niederländischen Häfen, welche durch die größte Konzentration von Ölraffi-

nerien und Schiffsbunkern in Europa sowie durch ein großes Flüssigerdgas (LNG)-Terminal in Rotter-

dam eine entscheidende Rolle im globalen und regionalen Energiehandel spielen. 

Mit Blick auf den anlaufenden Aufschwung der EE könnten die Niederlande in den kommenden Jahren 

vom Nettoimporteur zum Nettoexporteur von Strom und Nachfolgeprodukten werden (IEA, 2020). 

 SWOT-Analyse: Niederlande 

Stärken 

• Sehr gute Energieinfrastrukturen vor allem 

für Gas (inklusive Speichern) 

• Ausbaupläne für eine Wasserstoffpipeline 

zwischen den Niederlanden und Deutschland 

• Sehr gute Handels- und Industrieinfrastruk-

turen (Häfen etc.) 

• Starke Unternehmenslandschaft und 

Knowhow 

 
Schwächen 

• Aktuell sehr geringer EE-Anteil an der Stromer-

zeugung 

• Herausforderung: Ausstieg aus der Erdgas- und 

Kohlestromerzeugung 

• Relativ hohe H2-Kosten, da Offshore-Wind-

strom Hauptquelle ist 

 

Chancen 

• Hohe Potenziale für lokale Wertschöpfung 

(durch Produktion) als auch in Deutschland 

(durch Anlagenexport) 

• EE-Strom und H2-Erzeugung auf der Nordsee  

• Nähe zu Deutschland und Zusammenarbeit 

im Pentalateralen Forum 

• NWS mit vorgegebenem Ziel zum Aufbau ei-

ner Wasserstoffwirtschaft 

 
Risiken 

• Verzögerungen beim EE-Ausbau 

• Lieferung von blauem statt grünem H2 

• Preissteigerungen bei Erdgas und CCS (Verteu-

erung von blauen H2) 

• Verzögerungen von Genehmigungen und Re-

gulierungen für H2-Importe und Transporte  

• Regionale Nutzungskonkurrenzen 
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2.5 Fazit: Chancen und Risiken ausgewählter Importländer 

In diesem Kapitel wurden die vier Länder Marokko, Spanien, Chile und Niederlande im Hinblick auf ihre 

Voraussetzungen und Exportpotenziale für grünen Wasserstoff nach Deutschland bis zum Jahr 2030 

analysiert und im Vergleich zueinander bewertet. Den Hintergrund dafür bildet die Nationale Wasser-

stoffstrategie, die wie in Kapitel 1.2 beschrieben, zur Deckung der erwarteten H2-Nachfrage von bis zu 

110 TWh zu einem großen Teil auf Importe setzt. 

◼ Marokko, als Vertreter der MENA-Region, bietet langfristig ein großes Potenzial, Wasser-

stoff zu niedrigen Kosten und in hohen Mengen zu produzieren. Vor dem Hintergrund einer 

steigenden Stromnachfrage aufgrund des Bevölkerungs- und Wirtschaftswachstums, wird 

das nordafrikanische Land bis zum Jahr 2030 jedoch stark mit dem EE-Ausbau zur heimi-

schen Stromversorgung und einem Abbau von Energieimporten beschäftigt sein, da das 

Land derzeit noch sehr stark abhängig von fossilen Energieträgern ist. Zudem belastete der 

schwelende Westsahara-Konflikt zuletzt die diplomatischen Beziehungen mit Deutschland, 

was bereits jetzt zu Verzögerungen beim gemeinsamen Aufbau von Erzeugungskapazitäten 

führt.  

◼ Spanien, hat ambitionierte Pläne für den Ausbau der erneuerbaren Stromversorgung und 

bietet in einigen Regionen ähnlich gute EE- und H2-Erzeugungsbedingungen wie Marokko. 

Es ist für einen H2-Transport via Pipeline und eine Anbindung an eine zukünftige westeuro-

päische H2-Pipelineinfrastruktur zudem geografisch günstiger gelegen als Marokko und kann 

folglich früher für Importe eingebunden werden. Mit Blick auf die in den letzten Jahren 

schwächelnde EE-Ausbaudynamik ist allerdings aus heutiger Sicht fraglich, ob die eigenen 

Zielsetzungen für das Jahr 2030 tatsächlich erreicht werden. Zudem sieht die spanische H2-

Strategie vor, den produzierten grünen Wasserstoff zunächst in der eigenen Industrie sowie 

im Verkehrs- und Stromsystem einzusetzen und wird vermutlich erst großskalig in den Ex-

port einsteigen, wenn der Eigenbedarf zu großen Teilen gedeckt ist. Es gibt jedoch zugleich 

private Initiativen wie die HyDeal-Ambition, die bereits vor 2030 deutlich größere Produkti-

onskapazitäten für den H2-Export aus Spanien aufbauen wollen. Wie aussichtsreich deren 

Umsetzung jedoch ist, bleibt vor dem Hintergrund des sehr ambitionierten Vorhabens un-

gewiss. 

◼ Chile, wäre aufgrund seiner dezidierten Exportstrategie, seiner sehr großen EE-Potenziale 

und bisher weniger stark ausgeprägten Eigenbedarfen an H2 am ehesten dazu in der Lage, 

bereits mittelfristig nennenswerte Mengen an Deutschland zu liefern. Aufgrund bisher feh-

lender Kapazitäten bei H2-Schiffen und spezifischer Infrastruktur (zum Beispiel H2-Terminals 

an Hochseehäfen) wird dies bis 2030 aber voraussichtlich nicht umsetzbar sein. Auch die 

Bereitstellungskosten würden, trotz der im Ländervergleich geringsten Produktionskosten, 

insgesamt voraussichtlich nicht günstiger sein als für die übrigen betrachteten Länder, da 

ein Schiffstransport von Wasserstoff mit hohen energetischen Verlusten für die H2-Verflüs-

sigung und hohen Transportkosten aufgrund der Entfernung einhergeht. Die eigene Ener-

giewende wird aufgrund der energiewirtschaftlich isolierten Lage von Chile zudem sehr her-

ausfordernd sein, da bislang nur wenige Verbindungen und wenig Austausch bezogen auf 

Strom und Gas mit den Nachbarländern bestehen. Es ist außerdem denkbar, dass Chile zu-

nächst einen regionalen H2-Handel aufbaut und erst langfristig global tätig wird. Allerdings 
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hängt dies auch von der regionalen Nachfrage und Infrastruktur ab, die sich in der Region 

langsamer entwickeln kann als in Europa. 

◼ Die Niederlande, wären von den vier Ländern aufgrund ihrer geographischen Nähe und der 

hervorragend ausgebauten Infrastrukturen prinzipiell am besten für einen Export von Was-

serstoff nach Deutschland geeignet, haben jedoch noch einen sehr großen Aufholbedarf 

beim EE-Ausbau. Ein nennenswertes Erzeugungspotenzial im Land bietet zudem die Offs-

hore-Windkraft, welche gleichzeitig mit höheren Kosten als bei PV und Onshore-Windkraft 

einhergeht. Außerdem verzeichnen die Niederlande mittel- wie langfristig hohe Eigenbe-

darfe an grünem Wasserstoff, welche sich unter anderem aus der heimischen Petrochemie 

ergeben. Die Niederlande könnten sich jedoch zu einem zentralen Umschlagplatz für Was-

serstoffimporte nach Westeuropa entwickeln. Hier sind die bestehenden großen Häfen, de-

ren Infrastrukturen sowie das Wissen und die Erfahrung der ansässigen Unternehmen im 

Bereich Produktion, Verarbeitung und Handel mit Gasprodukten zu nennen.  

Die vier betrachteten Länder werden der vorliegenden Analyse zufolge bis zum Jahr 2030 voraussicht-

lich nicht die in Deutschland fehlenden H2-Mengen bereitstellen können, die derzeit aus der NWS ab-

geleitet werden können (erwarteter Bedarf minus erwartete heimische Produktion), sogar wenn diese 

ausschließlich an Deutschland liefern würden. Hier sind vor allen Dingen die bis 2030 zu schwache 

Ausbaudynamik bei EE-Anlagen zu nennen, welche von den steigenden Strombedarfen der Länder 

weitgehend kompensiert werden. Selbst mit der Annahme, dass die benötigten erneuerbaren Strom-

mengen bereitstehen sollten, sind die von staatlicher Seite angestrebten Elektrolyseurkapazitäten der 

meisten Länder zu gering, um mittelfristig sowohl die Eigenversorgung als auch großskalige Exporte zu 

bewerkstelligen. Einzelne, über die staatlichen Ziele hinausgehende Exportprojekte sind zwar auch mit 

Blick auf 2030 durchaus wahrscheinlich, insbesondere wenn private Akteure wie zum Beispiel in Spa-

nien in den gezielten Aufbau von Erzeugungskapazitäten für die H2-Produktion eingebunden werden. 

Aufgrund voraussichtlich auch im Jahr 2030 noch fehlender Transportinfrastrukturen (wie umgestellte 

Erdgaspipelines oder neuen H2-Pipelines, H2-Schiffen und H2-Terminals) sowie einem fehlendem inlän-

dischen Verteilnetz sind diese jedoch in ihrer Skalierbarkeit und zeitlichen Verfügbarkeit begrenzt.  

Da die Energiewende und die Reduktion der THG-Emissionen in den vier untersuchten Ländern weni-

ger weit vorangeschritten ist als in Deutschland, geht ein grüner Wasserstoffexport von dort bis 2030 

voraussichtlich mit Reboundeffekten einher. Diese betreffen die lokale Versorgung mit erneuerbarer 

Energie, den Ausstieg aus fossiler Erzeugung, die Verringerung von CO2-Emissionen und die Trinkwas-

serbereitstellung. Darüber hinaus ist auch noch unklar, wie eine tatsächlich grüne, sprich klimaneutrale 

H2-Produktion, nachgewiesen und sichergestellt werden kann. Hierzu müssten zusätzliche erneuer-

bare Stromerzeugungsanlagen gebaut werden, die die eigenen staatlichen Ziele für die Energiewende 

und den Klimaschutz nicht gefährden, auch nicht durch Bindung von Kapazitäten und Ressourcen. Auch 

kostenseitig nivellieren sich die Standortvorteile gegenüber Deutschland schnell, sobald man die Auf-

wände für den Transport des Wasserstoffs berücksichtigt. Die Wahl des Transportmediums und die 

Frage nach einer möglichen Weiternutzung bestehender Infrastruktur (zum Beispiel die Umwidmung 

von Erdgaspipelines) sind hier von Relevanz und werden daher in Kapitel 3 gesondert untersucht. 

Trotz der beschriebenen Einschränkungen werden Wasserstoffimporte für Deutschland aufgrund ei-

ner begrenzten heimischen erneuerbaren Produktion und zugleich hoher Nachfrage insbesondere aus 

der deutschen Industrie längerfristig notwendig und vorteilhaft sein. Die technischen EE-Potenziale 

sind dafür in allen vier Ländern ausreichend hoch, um längerfristig bedeutsame Mengen an grünem 

Wasserstoff nach Deutschland zu exportieren, voraussichtlich jedoch nicht in dem erforderlichen Um-

fang und bereits bis zum Jahr 2030, um die grüne Wasserstofflücke der NWS zu decken.  
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3 Transportoptionen für den Import 

Nachdem im vorherigen Kapitel vier ausgewählte Importländer beschrieben und verglichen wurden, 

werden im Folgenden die unterschiedlichen Transportoptionen zum Import von Wasserstoff mittels 

Lkw, Schiff und Pipeline für das Jahr 2030 eingeordnet und aufgezeigt, welche Hürden, Hemmnisse 

und Herausforderungen dabei noch bestehen. Weder die innerdeutsche Verteilung des importierten 

Wasserstoffs noch der indirekte Import von Wasserstoff in Form von Methanol oder anderen mittels 

PtL hergestellten Kohlenwasserstoffen ist Gegenstand dieses Papiers.  

3.1 Pipeline 

Gasförmiger Wasserstoff: Pipelinetransport 

In Nordrhein-Westfalen existiert bereits eine von Air Liquide betriebene Wasserstoffpipeline mit ei-

nem Betriebsdruck von 25 bar und einer Gesamtlänge von 240 km, welche 14 Produktionsstandorte 

im Ruhrgebiet miteinander verbindet. Jährlich werden durch dieses Pipelinenetz rund 130 Mio. m³ 

Wasserstoff gefördert. Die Firma Air Liquide betreibt im Raum Nordfrankreich, Belgien und Holland ein 

Pipeline-System für Wasserstoff mit einer Länge von insgesamt 966 km bei einem Betriebsdruck von 

100 bar. Linde betreibt ein 100 km langes Pipelinenetz, das unter anderem die Standorte Zeitz, Böhlen, 

Leuna, Bitterfeld und Rodleben miteinander verbindet.  

Als „Ultra-high-capacity-Pipeline“ (Ultra-Hochleistungs-Pipeline) werden Rohrleitungen DN 1200 für 

einen Druck von 80 bar bezeichnet, die zurzeit nur für den Erdgastransport verfügbar sind. Bei Wang 

et al. (2021) wird für Ultra-high-capacity-Pipelines eine theoretische Transportkapazität von 16,9 GW 

(148 TWh/a), für mittelgroße Pipelines mit einem Durchmesser von 36 Zoll wird bei einem Druck von 

50 bar eine Transportkapazität von 4,7 GW (42 TWh/a) und für kleinere Pipelines mit Durchmessern 

von 20 Zoll bei 50 bar eine Transportkapazität von 1,2 GW (10 TWh/a) bei 100 Prozent Wasserstoff 

angegeben.  

Transportkapazität von Pipelinetrassen (DN 1000):  

◼ Erdgas bis zu 25 GW (220 TWh/a),  

◼ Wasserstoff ca. 10 GW (90 TWh/a) 

Im Jahr 2017 wurde im insgesamt 537.000 km langen deutschen Gasversorgungsnetz Erdgas mit einem 

Energieinhalt von 1.760 TWh transportiert, davon 70 TWh aus inländischer Förderung. 936 TWh wur-

den davon im Inland verbraucht, wo das Gas überwiegend als Energieträger, aber auch als stofflicher 

Rohstoff (z. B. in chemischen Produktionsprozessen) genutzt wird. 744 TWh wiederum wurden im 

Transit durch Deutschland transportiert (Glas et al., 2019).  

Der Sachverständigenrat für Umweltfragen (2021) beschreibt, dass sofern nicht nur die Versorgungsi-

cherheit, sondern auch langfristige Klimaziele berücksichtigt werden, Erdgas bis 2050 stark an Bedeu-

tung verliert, was neue Pipelines zusätzlich überflüssig macht. Auch bei Agora Energiewende und AFRY 

(2021) wird prognostiziert, dass ein zukünftiges Wasserstoffnetz kleiner sein kann als das heutige Erd-

gasnetz und daher das Risiko einer überdimensionierten Infrastrukturplanung reduziert werden solle. 

Ebenfalls bei Wachsmuth et al. (2019) wird festgestellt, dass große Teile der bestehenden Erdgasinfra-

struktur stillgelegt werden könnten (s. a. 3.1.1). 

 Umnutzung von Pipelines bis 2030 

Bei einer Beimischung von Wasserstoff bzw. einer vollständigen Substitution von Erdgas durch Was-

serstoff (Umstellung) können sich Auswirkungen auf die Transportkapazität im Erdgasnetz ergeben. 
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Die pro Zeiteinheit transportierbare Energiemenge von Wasserstoff liegt nach Adam et al. (2020) nur 

geringfügig unter der von Erdgas (s. auch nachfolgende Ausführungen). Die Umstellung von Erdgas auf 

Wasserstoff hat aus diesem Grund nur eine geringe Auswirkung auf die Pipelinekapazität für den Ener-

gietransport. Der auf die Stoffmenge oder auf das Volumen im Normzustand bezogene obere Heizwert 

von Erdgas (rund 11 kWh/Nm3) ist etwa dreimal so hoch wie der von Wasserstoff (3,5 kWh/Nm3). Um 

den Energieinhalt konstant zu halten, ist bei gleichem Druck etwa das dreifache Volumen an Wasser-

stoff erforderlich. Für den Pipelinetransport von reinem Wasserstoff ist im Vergleich zu Erdgas etwa 

die dreifache Kompressorleistung erforderlich, um eine ähnliche Kapazität in Bezug auf den Energief-

luss zu erreichen, (European Union Agency for the Cooperation of Energy Regulators (ACER), 2021). 

Beim Vergleich des Energieflusses zweier Gase durch eine Pipeline sind die Parameter Dichte, Strö-

mungsgeschwindigkeit und Druck wichtig. Das Molmassenverhältnis von Wasserstoff zu Methan be-

trägt ca. 1 : 8, woraus ein entsprechendes Verhältnis der Normdichte resultiert. Demnach beträgt die 

(Norm-)Dichte von Wasserstoff ungefähr ein Achtel der (Norm-)Dichte von Erdgas. Bei Betriebsdruck 

(ca. 100 bar) spielt zusätzlich das unterschiedliche Realgasverhalten eine Rolle. Bei dreifacher Strö-

mungsgeschwindigkeit von Wasserstoff gegenüber Erdgas kann in der betrachteten Pipeline bei glei-

chem Druck und in der gleichen Zeit eine fast dreimal so große Stoffmenge Wasserstoff wie Erdgas 

transportiert werden. Damit verringert sich der transportierte Energiestrom (ohne Energiefluss) nur 

geringfügig. Bei dem gleichen Druckverlust über die Strecke ergibt sich in diesem Fall ein Energiefluss 

von Wasserstoff, der 83 Prozent desjenigen von Erdgas entspricht (Adam et al., 2020). Zukünftig wird 

davon ausgegangen, dass bei reinen Wasserstoffpipelines mit höherer Fließgeschwindigkeit eine grö-

ßere Dimensionierung des Durchmessers der Pipeline (s. o. Ultra-high-capacity-pipeline) erforderlich 

wird (Hinz et al., 2021). 

Technische Randbedingungen beim Wasserstofftransport in (Erdgas) Pipelines 

Hinweise und Handlungsempfehlungen werden in dem Merkblatt G 655 zum Beispiel für gutachterli-

che Einzelabnahmen oder die Durchführung von Pilotprojekten gegeben. Für den Bereich der Gasinf-

rastruktur (Gastransport/ Gasverteilung) ist ein entsprechender H2-Leitfaden nach Klement et al. 

(2020) derzeit in der Bearbeitung. Im Merkblatt G 409 des DVGW (Technischer Hinweis – Merkblatt, G 

409 (M)) werden die technischen Aspekte und die Vorgehensweise zur Feststellung der werkstoffme-

chanischen Eignung für die Umstellung von Gashochdruckleitungen aus Stahlrohren für einen Ausle-

gungsdruck von mehr als 16 bar für den Transport von Wasserstoff beschrieben. Hierbei wird erstmals 

auch Wasserstoff in Reinform betrachtet. Für den Einsatz von Wasserstoff in der bestehenden Gasinf-

rastruktur ist die technische Eignung des Systems eine Voraussetzung. Insbesondere die durch Was-

serstoff möglichen Veränderungen (zum Beispiel Rohrleitungswerkstoff) sind im Vorfeld einer Umstel-

lung detailliert zu untersuchen.  

Eine schrittweise Erhöhung des Wasserstoffanteils auf bis zu 10 Prozent und als weiteres Ziel bis 20 

Volumenprozent (Vol.-%) wird seitens DVGW angestrebt (Klement et al., 2020). Für Gasgeräte sind die 

Gasbeschaffenheitsfestlegungen aus dem DVGW-Arbeitsblatt G 260 „Gasbeschaffenheit“ (G 260) bzw. 

dem DVGW-Arbeitsblatt G 262 „Nutzung von Gasen aus regenerativen Quellen in der öffentlichen Gas-

versorgung“ (G 262 (A)) relevant. Für eine Anhebung auf bis 20 Prozent Wasserstoff-Erdgas-Gemischen 

und darüber hinaus neu auch auf 100 Prozent H2 werden durch Fortschreibung des Arbeitsblattes 260 

nach (Klement et al., 2020) die Weichen gestellt. Als zeitlicher Rahmen wird bei (Klement et al., 2020) 

für einen gestuften Austausch 20 Prozent bis 100 Prozent H2 über 20 bis 30 Jahre angegeben. 

Insgesamt werden im Erdgas-Transportnetz 71 Verdichterstationen mit 233 Verdichtereinheiten be-

trieben (Glas et al., 2019). Das Transportnetz ist über Gasübernahmestation mit den Verteilnetzen ver-

bunden. In den Gasübernahmestationen sind Gasdruckregler eingesetzt, die den Druck vom Trans-

portnetzdruckniveau auf das Verteilernetzdruckniveau reduzieren (Wachsmuth et al., 2019). Das 
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Transportnetz besteht im Wesentlichen aus fünf Netzelementen: Leitungen, Prozessgaschromato-

graph, Gasdruckregler, Gasvolumenstrommesser und Verdichterstationen. Die aktuell für die Messung 

und Abrechnung transportierter Erdgasmengen eingesetzten Prozessgaschromatographen und Gasvo-

lumenstrommesser müssen bei Änderung der Gasart und -zusammensetzung ersetzt werden, damit 

das transportierte Gas mit der gleichen Genauigkeit erfasst werden kann, (Nationaler Wasserstoffrat, 

2021). Die Größe der Verdichterstationen und die Anzahl der Kompressoren variieren je nach Rohr-

durchmesser und zu transportierendem Gasvolumen. Derzeit sind in Deutschland 22.521 Volumen-

strommesser und 40.257 Gasdruckregler in Verteilnetzen installiert (Wachsmuth et al., 2019). Eine 

Umrüstung der Netzelemente auf einen höheren Wasserstoffanteil oder auch reinen Wasser-

stofftransport ist technisch zwar möglich, jedoch bis 2030 (sehr) unwahrscheinlich. 

 Aktuelle Infrastrukturprojekte (Beispiele) 

Der Hafenbetrieb Rotterdam und die Gasunie arbeiten gemeinsam an einer neuen Wasserstoffpipe-

line, die das Rückgrat (Backbone) der Wasserstoffinfrastruktur in Europas größtem Hafen bilden soll. 

Die erforderlichen Genehmigungen sollen Anfang 2022 beantragt und Anfang 2023 mit dem Bau be-

gonnen werden. Die Inbetriebnahme der Hauptrohrleitung ist für 2024/2025 geplant. Die Pipeline zwi-

schen der Maasvlakte und Pernis soll einen Durchmesser von 24 Zoll (DN 600) haben. Zum Vergleich: 

Für kleinere Pipelines mit einem Durchmesser von 20 Zoll wird bei einem Druck von 50 bar eine Trans-

portkapazität von 1,2 GW (10 TWh/a) bei 100 Prozent Wasserstoff genannt, Wang et al. (2021). Bis 

2030 ist zudem eine Gesamtproduktionskapazität für mehrere Elektrolyseure von 2 bis 2,5 GW geplant. 

Unter anderem soll eine 200 MW-Elektrolyseanlage im Konversionspark auf der 2. Maasvlakte (Erwei-

terungsfläche des Hafens Rotterdam) errichtet werden. Im Hinblick auf 2050 wird angestrebt, 20 Mt 

Wasserstoff durch den Hafen von Rotterdam zu leiten, auch in Richtung Hinterland. In Zukunft soll die 

Rohrleitung an das niederländische Wasserstoffnetz („Delta Corridor“ (Delta Corridor, 2021)) ange-

schlossen und es wird unter anderem eine Verbindung nach Nordrhein-Westfalen hergestellt (Poppe, 

2020a; Poppe, 2021; Port of Rotterdam, 2020). Bei Port of Rotterdam (2021) wird angegeben, dass von 

den 20 Mt circa 10 Prozent in Rotterdam erzeugt und etwa 90 Prozent per Schiff importiert werden 

sollen. Zurzeit werden die Möglichkeiten für die Entwicklung von Importterminals im Hafen von Rotter-

dam geprüft. Bereits heute können einige Wasserstoffträger in Rotterdam umgeschlagen werden. Die 

Terminalkapazität für (grünen) Wasserstoff soll in den kommenden Jahren erweitert werden. Geplant 

ist zudem, dass diese Terminals an die neue Wasserstoff-Rohrleitung HyTransPort.RTM angeschlossen 

werden, die durch das Hafengebiet verlegt wird. 

Die Fernleitungsnetzbetreiber (FNB) haben berechnet, wie die ersten Schritte für ein Wasserstofftrans-

portnetz („H2-Startnetz“) in Deutschland für das Jahr 2030 aussehen sollte (FNB Gas, 2020a). Demnach 

würde damit auf der Basis des bestehenden Erdgasnetzes ein völlig neues Energienetz entstehen, das 

Industriezweigen wie Stahl oder Chemie die Möglichkeit verschafft, klimaneutral zu werden (FNB Gas, 

2020a). Die konkrete Planung für das „H2-Startnetz“ erfolgte beim FNB Gas im Rahmen des Netzent-

wicklungsplan (NEP) Gas 2020 – 2030 (FNB, 2020b) in der so genannten Grüngas-Variante. Hierbei soll 

das „H2-Startnetz“ im Wesentlichen Bedarfsschwerpunkte in Nordrhein-Westfalen und Niedersachsen 

mit Grüngas-Projekten zur Wasserstoff-Erzeugung in Norddeutschland verbinden. Von den geplanten 

1.200 Kilometern sollen circa 1.100 Kilometer durch Umstellung von Erdgas-Leitungen für den Trans-

port von Wasserstoff genutzt werden können, lediglich rund 100 Kilometer müssten bis 2030 neu 

gebaut werden (FNB Gas, 2020b). Nach Pielow (2021) soll die erste Erdgasleitung bereits zum Jahres-

ende 2022 auf Wasserstoffbetrieb umgestellt werden. Angaben zum Zulassungsverfahren hinsichtlich 

Planfeststellung bzw. Plangenehmigung sind bei Pielow (2021) nicht beschrieben. 
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Unter dem Namen „Green Wilhelmshaven“ soll in Deutschland ein nationaler Knotenpunkt für Was-

serstoff aufgebaut werden. Eine entsprechende Machbarkeitsstudie wird zurzeit erarbeitet (Opper-

mann, 2021). Geplant ist unter anderem ein Import-Terminal für grünen Ammoniak (Diermann, 2021; 

Hufenbach, 2021; Matthes et al., 2021). Mit dem Ammoniak-Cracker soll Wasserstoff hergestellt wer-

den. Auch eine Einspeisung in ein Wasserstoffnetz wird genannt. Die Inbetriebnahme des neuen Ter-

minals mit einem Ammoniak-Cracker ist ab 2027 geplant. Darüber hinaus ist eine Elektrolyse-Anlage 

in der Größenordnung von 410 MW geplant. Mit Importterminal und Elektrolyse zusammen würden 

rund 295.000 Tonnen Wasserstoff bereitgestellt werden können (Pfennig et al., 2021). 

Ammoniak-Pipelines werden seit langer Zeit zum Transport von flüssigem Ammoniak für die Dünge-

mittelindustrie genutzt. Nach Papavinasam (2014) gibt es in den USA ein 4.828 km langes Pipeline-

System (Durchmesser 152 – 203 mm). Hierüber werden etwa 2 Millionen Tonnen Ammoniak pro Jahr 

transportiert. Dies entspricht dem Transport von 350.000 Tonnen Wasserstoff pro Jahr. Ammoniak-

Pipelines arbeiten bei einem Druck von 17,23 bar. Die zurzeit längste Ammoniak-Pipeline der Welt 

führt von der Produktionsanlage TogliattiAzot in Russland nach Odessa in der Ukraine (Togliattiazot, 

2020). In Europa ist das Pipeline-Netz für den Transport von flüssigem Ammoniak mit Längen von bis 

zu 12 km und Durchmessern zwischen 75 und 150 mm bisher nur in geringem Umfang ausgebaut. 

Vornehmlich in Hafenbereichen (Rotterdam, Antwerpen) mit Anschlüssen zu Produktionsanlagen wur-

den einzelne Ammoniak-Pipelines verlegt (fertilizer europe, 2013). Technisch machbar sind die Ammo-

niak-Pipelines, aber eine Umsetzung, das heißt Pipelinebau bis 2030 eher unwahrscheinlich. 

Wasserstoff-Transport von Dänemark nach Deutschland 

In der Vorstudie (Gasunie & ENERGINET, 2021) zur Machbarkeit wurde der Transport von grünem Was-

serstoff über eine 340 bzw. 440 km lange zum Teil umgewidmete Pipeline von Esbjerg beziehungsweise 

Holstebro in Dänemark nach Hamburg in Deutschland untersucht. Je nach Startpunkt der Pipeline sind 

zwischen 130 beziehungsweise 230 km Pipeline neu zu errichten. Dänemark verfügt über zahlreiche 

erneuerbare Energiequellen, insbesondere Offshore-Wind, die für die Produktion von grünem Wasser-

stoff genutzt werden können. Allerdings ist die Nachfrage nach grünem Wasserstoff in Dänemark 

selbst relativ begrenzt. Für eine erste Phase wurde angenommen, dass bis zu 2,5 GWh/h Wasserstoff 

ohne den Einsatz einer Verdichterstation transportiert werden kann. Verdichterstationen für Erdgas 

können nicht für Wasserstoff eingesetzt werden, sondern müssen durch speziell für die Verdichtung 

von Wasserstoff geeignete Verdichterstationen ersetzt werden. Zunächst wurde in der Studie davon 

ausgegangen, dass der Einspeisedruck ausreicht. Die Kapazität kann zu einem späteren Zeitpunkt 

durch den Einsatz von Verdichterstationen auf bis zu 8,6 GWh/h erhöht werden.  

Der direkte Seeweg zwischen den Häfen von Esbjerg und Hamburg wird bei (Sea-distances, 2021) mit 

188 Sm (ca. 350 km) angegeben. Der Transport von Wasserstoff per Schiff im Vergleich zu Pipelines 

wird nach Angaben von (IEA, 2020) nur für Entfernungen von mehr als 1.500 km als wirtschaftlich ein-

gestuft. In der Vorstudie (Gasunie & ENERGINET, 2021) wurde der Schiffstransport bei der geringen 

Entfernung als nicht umsetzbar beurteilt. Da der Transport von Wasserstoff per Schiff auch mit logisti-

schen Herausforderungen verbunden ist, sind folgende Überlegungen in der Vorstudie (Gasunie & 

ENERGINET, 2021) eingeflossen: Angenommen der Wasserstoff würde per Schiff vom Hafen Esbjerg 

zum Hamburger Hafen transportiert, so würde dies ein 160.000 m3 großes Tankschiff erfordern, das 

auf jeder Fahrt etwa 11.400 Tonnen verflüssigten Wasserstoff transportiert (Al-Breiki & Bicer, 2020). 

Um die gleiche Menge Wasserstoff wie per Pipeline ohne Verdichterstation (2,5 GWh/h entsprechen 

circa 22 TWh/a = ca. 0,66 MtH2/a) mit einem Schiff (160.000 m³ entsprechen ca. 11.400 tLH2; Umrech-

nung: 1 kgLH2 entspricht 0,8418 Nm³ bei 15 °C, 1 bar) zu liefern, müssten jährlich ca. 58 Schiffe in Ham-

burg eintreffen, das heißt bei 360 Tagen/a und 58 Schiffen etwa alle 6 Tage ein Schiff. Würden die 

Wasserstoffmenge per Lkw (je 4 Tonnen Flüssigwasserstoff) von Esbjerg nach Heidenau transportiert, 
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fielen pro Tag etwa 460 Lieferungen an. Die 22 TWh/a Wasserstoff per Pipeline aus Dänemark entspre-

chen der Hälfte der bei Prognos et al. (2021) genannten Importmenge für Deutschland im Jahr 2030. 

Wasserstoff-Transport von Island über Rotterdam nach Deutschland 

Bisher wird auf Island Wasserstoff per Elektrolyse in einzelnen kleineren Anlagen (< 1 MW) produziert. 

Erste Untersuchungen zum Bau eines 10 MW-Elektrolyseurs laufen zurzeit. Mit einem kurzzeitigen 

Baubeginn vor 2030 wird nicht gerechnet (Pickford, 2021). Landsvirkjun, die nationale Energiegesell-

schaft Islands, und der Rotterdamer Hafen haben eine Absichtserklärung (Memorandum of Under-

standing - MOU) zur Durchführung einer Vorab-Machbarkeitsstudie für den Export von grünem Was-

serstoff von Island nach Rotterdam unterzeichnet (Poppe, 2020b). 

Wasserstoff-Transport zwischen Afrika und Europa 

Die Pipeline-Verbindungen zwischen Afrika und Europa werden nach Wijk (2020) auch als „Brücke“ 

bezeichnet. Zurzeit sind vier Erdgaspipelines zwischen Nordafrika und Südeuropa in Betrieb (MacDo-

nald, 2010). Erdgaspipelines sind in Afrika in einigen einzelnen Regionen vorhanden, aber nicht über 

den Kontinent hinweg verbreitet. Einen flexibleren Gashandel mit Europa sollte die Trans-Sahara-Pipe-

line von Nigeria nach Algerien ermöglichen. Anfang August 2021 war der Spatenstich für ein Teilpro-

jekt, die „AKK Gas Pipeline“ (Ajaokuta, Kaduna, Kano 614 km Länge). Die AKK-PP ist Teil der bereits 

bestehenden westafrikanischen Gaspipeline und fördert Gas von Nigeria in die Republik Benin, nach 

Togo und Ghana. In Nigeria gibt es allerdings Akzeptanz- und Finanzierungsprobleme, die den Bau ver-

zögern könnten (Momoh, 2021). Eine Bauzeit von etwa 25 Jahren wird für die mehr als 4.000 km lange 

Trans-Sahara-Pipeline genannt (Sahel and West Africa Club, 2017). Dies bedeutet, dass eine Fertigstel-

lung erst (weit) nach 2045 erfolgen wird. 

 Genehmigungsrechtliche Planungshorizonte für neue Pipelines 

Erfolgt die Umstellung von Erdgasleitungen auf Wasserstoff als eine Änderung des Betriebskonzeptes 

nach § 43f gemäß Abs. 2 Satz 1 Nr. 1 des EnWG 2021 bedarf diese keiner Umweltverträglichkeitsprü-

fung. Ein Anzeigeverfahren ist hierfür ausreichend. 

Reine Wasserstoffnetze stellen insgesamt keine Gasversorgungsnetze i. S. des EnWG dar. Dem Begriff 

„Gasversorgungsleitung“ in Teil 5 beginnend mit § 43d des EnWG („Planfeststellung, Wegenutzung“), 

werden durch § 43l Abs. 1 die Wasserstoffnetze ausdrücklich zugeordnet. Hieraus ergibt sich, dass die 

Planfeststellungspflicht nach § 43 Abs. 1 Nr. 5 EnWG auf neue Wasserstoffleitungen anzuwenden ist, 

sofern diese Leitungen einem „Wasserstoffnetz“ im Sinne der Begriffsdefinition aus § 3 Nr. 39a zuzu-

rechnen sind. In den Planungsprozessen sind an zahlreichen Stellen öffentliche Beteiligungsmöglich-

keiten vorgesehen. Hierzu wird bei dena (2020) festgestellt, dass trotz umfangreicher und aufwendiger 

Beteiligungsprozesse häufig die Akzeptanz für die Infrastrukturmaßnahmen fehlt, die zu zeitlichen Ver-

zögerungen im Ablauf und in der Umsetzung führen. In der Phase 2025 bis 2030 könnten erforderliche 

genehmigungsrechtliche Verfahren für eine Umstellung von Pipelines zumindest eingeleitet werden. 

Beispiel Erdgas-Umstellung (von L auf H-Gas) 

Zu dem Neubau der 216 km langen Fernleitung Zeelink von der belgisch-deutschen Grenze bei Lich-

tenbusch bis nach Legden in Nordrhein-Westfalen gehörten mehrere Genehmigungsphasen, wie An-

tragskonferenzen und Scoping-Termine sowie das Raumordnungs- und Planfeststellungsverfahren. Die 

Planungs- und Genehmigungsphasen lagen zwischen den Jahren 2015 bis 2019. Diese waren gekenn-

zeichnet von intensiven Dialogen mit Politik, Behörden, Trägern öffentlicher Belange sowie den Bür-

gerinnen und Bürgern im Projektgebiet. Zu den in 2021 in Betrieb genommen technischen Anlagen 

gehören unter anderem vier Gas-Druckregel- und Messanlagen. Die Umstellung von L-auf H-Gas erfolgt 
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für die Kunden schrittweise bis 2030 (Bosnjak et al., 2021). Die Optionen zur Umstellung und Nachnut-

zung von freiwerdenden Leitungen, können i. S. der NWS für die zukünftige Versorgung mit Wasser-

stoff dienen. 

 Zwischenfazit: Pipelines 

Eine Beimischung von Wasserstoff in das bestehende Erdgasnetz kann sich auf die Netzelemente so-

wohl im Transport- als auch im Verteilnetz auswirken und Umrüstungen nach sich ziehen. Grundsätz-

lich sind die Umrüstungen technisch möglich, jedoch ist bei der Vielzahl der Maßnahmen nicht mit 

einer Fertigstellung bis 2030 zu rechnen. Beimischungen zwischen 10 bis 20 Prozent sind bis 2030 bei 

den Vertretern der Verbände zumindest angedacht. Höhere Beimischungen sind allerdings eher un-

wahrscheinlich.  

Für reine Wasserstoffpipelines ist bis 2030 mit der Erstellung von einzelnen privaten Anschlüsse von 

wenigen 100 km-Länge zu rechnen, um „H2-Inseln“ zu verbinden. Bei erforderlich werdenden Planfest-

stellungsverfahren könnten diese zumindest eingeleitet werden. Mit dem Merkblatt G 409 des DVGW 

(Technischer Hinweis – Merkblatt, G 409 (M)) werden erstmals die technischen Aspekte für die Um-

stellung von Gashochdruckleitungen für den Transport von Wasserstoff in Reinform beschrieben, was 

hilfreich sein dürfte.  

In seiner Stellungnahme empfiehlt der SRU (2021) den Bedarf für reine Wasserstoffpipelines zu prüfen 

und Wasserstoffcluster aufzubauen. Der SRU sieht hierbei ferner, dass Faktoren wie Elektrolysestand-

orte, Importwege oder Einsatzbereiche von Wasserstoff zurzeit unsicher sind und deswegen die Pla-

nung für die Infrastruktur bei lokalen Inselnetzen beginnen sollte (Sachverständigenrat für Umwelt-

fragen (SRU), 2021). Bei Produktpipelines, wie zum Beispiel Ammoniak-Pipelines gibt es eine grund-

sätzliche technische Machbarkeit, aber eine Umsetzung bis 2030 ist als eher unwahrscheinlich einzu-

schätzen. Zumindest genehmigungsrechtliche Verfahren könnten eingeleitet werden. Vorteilhaft ist 

hinsichtlich Ammoniak die vorhandene Infrastruktur (Ammoniak-Terminals in Häfen) und eine globale 

Anbindung. Nachteiligist allerdings, dass der so gebundene Wasserstoff nur energetisch oder durch 

aufwändige Rückgewinnung nutzbar ist 

Des Weiteren wird synthetisches Methan diskutiert, das als „EE-Methan“ aus erneuerbaren Energien 

erzeugtes Methan bezeichnet wird. Der Herstellungsweg besteht im Wesentlichen aus der Wasser-

stoff-Herstellung über eine mit erneuerbaren Energien betriebene Elektrolyse und der anschließenden 

Methanisierung mit CO2 in einem Synthesereaktor (Sabatier-Prozess). Das so erzeugte Gas besitzt an-

nähernd dieselben Eigenschaften wie fossiles Erdgas und kann daher ohne weitere Vorbehandlung in 

das vorhandene Erdgasnetz eingespeist werden (Scherrer & Burghard, 2020). 

3.2  Schiff  

Für die Erschließung internationaler H2-Quellen sind insbesondere Häfen wichtig und der Aufbau einer 

eigenen Schiffs- und Importlogistik. In Anlehnung an LNG-Importe wird so ein Anschluss an Gasexport-

länder möglich. Hierbei könnten mit synthetischem erneuerbarem Methan auch weiträumige LNG-

Importstrukturen erschlossen und das Portfolio von Exportländern ausgeweitet werden (zum Beispiel 

Australien, Chile). Eine LNG-Infrastruktur existiert in Deutschland bisher nicht. Der Elbehafen Bruns-

büttel führt regelmäßig LNG-Bebunkerungen, sowohl truck-to-ship als auch ship-to-ship durch. Jedoch 

ist das deutsche Gasnetz direkt mit LNG-Importterminals in den Nachbarländern verbunden, wie bei-

spielsweise mit dem niederländischen Terminal „Gate“ in Rotterdam. Im Folgenden wird der Stand 

zum Schiffstransport von chemisch gebundenem und verflüssigtem Wasserstoff betrachtet. 
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In seinem Positionspapier hat der Nationale Wasserstoffrat beschrieben, dass kleinere Mengen an 

Wasserstoff flexibel über Lkw-Trailer, größere Mengen per Fernleitung oder Schiff transportiert wer-

den können (Nationaler Wasserstoffrat, 2021). Im europäischen Umfeld, d. h. für Entfernungen bis zu 

etwa 10.000 km, wird der Wasserstofftransport über Pipelines als „die wirtschaftlichste Option“ ein-

gestuft. Nur für relativ kurze Entfernungen (bis 320 km) lohnt sich ein Transport per Tube-Trailer-Lkw 

(Scipioni et al., 2017), siehe auch Kapitel 3.3.1. Für die Erschließung internationaler H2-Quellen sind 

insbesondere Häfen wichtig und der Aufbau einer eigenen Schiffs- und Importlogistik. Die für den 

Transport via Lkw entwickelten Technologien sind prinzipiell auf den Transport mit einem Schiff über-

tragbar. Vorteilhaft ist die deutlich höhere Ladungskapazität der Schiffe sowie die interkontinentale 

Reichweite. Nachteilig wirkt sich aus, dass für die Be- und Entladung eine entsprechende Hafeninfra-

struktur vorhanden sein muss.  

Anforderungen an den Transport 

Sofern Wasserstoff einen langen/weiten Weg zurücklegen muss, bevor dieser verwendet werden 

kann, könnten die Kosten für Transport und Verteilung dreimal so hoch sein wie die Kosten für die 

Wasserstoffproduktion selbst (IEA, 2019). Für einen Transport per Schiff, wird Wasserstoff i. d. R. ver-

flüssigt. Alternativ wäre Wasserstoff in Form von Ammoniak oder in flüssigen organischen Wasserstoff-

Trägermaterialien (LOHCs) zu transportieren. Für Entfernungen von weniger als 1.500 km ist der Trans-

port von gasförmigen Wasserstoff per Pipeline wahrscheinlich die kostengünstigste Transportoption. 

Bei Transportentfernungen von mehr als 1.500 km ist der Transport von Wasserstoff in Form von Am-

moniak oder LOHC nach IEA (2019) kostengünstiger. Die Alternativen Ammoniak und LOHC sind zwar 

kostengünstiger zu verschiffen, aber die Kosten für die Umwandlungsprozesse (vorher/nachher) sind 

signifikant. Zusätzlich können Fragen der Sicherheit der Handhabung und der öffentlichen Akzeptanz 

in der Bevölkerung aufkommen.  

Als zusätzliche Faktoren beim Schiffstransport ist zu berücksichtigen, dass im Massengutsektor die 

Transportströme aus verschiedenen Richtungen in der Regel nicht ausgeglichen sind. Die Vorkommen 

und die Verarbeitung sind häufig geographisch weit voneinander entfernt. Bei Rohöltankern sind diese 

zum Beispiel auf einer Rundreise jeweils nur während der Fahrt (i. S. „Hinfahrt“) vom Lade- zum Lösch-

hafen beladen. Auf der Rückfahrt sind die Tanker dann meistens leer bzw. haben nur Ballastwasser in 

den hierfür vorgesehenen Tanks an Bord. Folglich ist in der Frachtrate die „leere“ Rückfahrt einkalku-

liert (Gelpke, 2010). 

Wasserstoffspeichertechnologien lassen sich in drei Hauptkategorien einteilen:  

(1) Wasserstoff kann als Gas oder Flüssigkeit in reiner, molekularer Form ohne signifikante physi-

kalische oder chemische Bindung an andere Materialien gespeichert werden (z. B. Verflüssi-

gung). 

(2) Molekularer Wasserstoff kann an oder in ein Material adsorbiert werden mit den relativ 

schwachen physikalischen van-der-Waals-Bindungen. 

(3) Atomarer Wasserstoff kann chemisch gebunden (absorbiert) werden (Andersson & Grönkvist, 

2019). Die Anwendung bestimmter Speichertechnologien, wie z. B. Flüssigwasserstoff, Metha-

nol, Ammoniak und Dibenzyltoluol (DBT), wird als vorteilhaft in Bezug auf Speicherdichte, La-

gerkosten und Sicherheit angesehen.  

Verflüssigter Wasserstoff 

Im Bericht „Norwegian future value chains for liquid hydrogen“ (NCE Maritime Cleantech, 2019) wer-

den die Hindernisse für eine zukünftige norwegische Wertschöpfungskette für flüssigen Wasserstoff 
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für den maritimen Einsatz untersucht. Hierbei zeigte sich als offensichtlichstes Hemmnis zur Umset-

zung die derzeit produzierte Menge an Flüssigwasserstoff. Diese ist limitiert durch die Verflüssigungs-

kapazität in Europa von etwa 25 tLH2/d (ca. 9 100 tLH2 im Jahr) (Aasadnia & Mehrpooya, 2018; Essler 

et al., 2012; Peschka, 1992; West, 2003). Der Industriepark Mongstad in Norwegen wurde im Rahmen 

eines Projekts 2019 als Standort für eine Produktionsanlage (6 tLH2/d) für flüssigen Wasserstoff ausge-

wählt. Eine Inbetriebnahme wird 2024 erwartet, d. h. nach einer ingenieurtechnischen Planungsphase 

von 1 bis 2 Jahren folgt eine Bauphase von etwa 4 Jahren. 

Die derzeitige globale Gesamtkapazität zur Wasserstoffverflüssigung wird mit etwa 355 tLH2/d angege-

ben (Andersson & Grönkvist, 2019; Berstad et al., 2021). Die größten in Betrieb befindlichen Wasser-

stoffverflüssiger sind in den USA angesiedelt und haben eine maximale Verflüssigungskapazität im Be-

reich von 20 – 35 tLH2/d und pro Anlage. In Französisch-Guayana, Südamerika, steht am Weltraum-

bahnhof Kourou eine Anlage mit einer Verflüssigungskapazität von etwa 5 tLH2/d. Japan verfügt über 

eine Verflüssigungsanlage von 26 Tonnen pro Tag. Einzelne kleinere Anlagen (1 – 2 tLH2/d) gibt es noch 

in China, Indien und Russland (Decker, 2019; Ghafri & Munro, 2019).  

Komprimierter gasförmiger Wasserstoff 

Wasserstoff kann komprimiert werden, um ihn ohne Verflüssigung in großen Tanks zu speichern. Im 

Allgemeinen ist dies die bevorzugte Lösung, wenn eine gasförmige Versorgung wirtschaftlicher ist. Ak-

tuell ist noch kein Schiff für den kommerziellen Transport von CGH2 verfügbar. Erste Schiffsmodelle für 

den CGH2-Transport sind avisiert, aber noch nicht zugelassen. Mit einer Kommerzialisierung ist nicht 

vor 2030 zu rechnen. 

Adsorbierter Wasserstoff 

Die adsorptive Speicherung basiert auf der Anlagerung des Wasserstoffs an die Oberfläche eines hoch-

porösen Materials. Hierzu werden z. B. Metal Organic Frameworks, Aktivkohle, Carbon-Nanotubes, 

mikronisierte Polymere (Enhanced Amonia Borane) oder Zeolithe untersucht. Die Adsorption erfolgt 

üblicherweise bei Temperaturen von < -196 C. Die adsorptive Speicherung wird bislang nicht einge-

setzt, da eine technische Umsetzung mit einigen Herausforderungen (kinetische Limitierungen, ther-

mische Effekte, ungenügende Speichereffizienz) verbunden ist (Müller, 2019). 

Chemisch gebundener Wasserstoff 

Liquid Organic Hydrogen Carriers (LOHC) 

Eine Technologie zur Speicherung von elektrischer Energie sind flüssige Wasserstoffträgermaterialien 

(LOHC). Dabei wird Wasserstoff chemisch an einem Trägermaterial gebunden. Dies ermöglicht eine 

Lagerung mit hoher Speicherdichte bei Umgebungsbedingungen. Wasserstoff wird nach Müller (2018) 

bei erhöhtem Druck (20 bis 50 bar) und niedrigen Temperaturen (150 bis 250 °C) in einer Hydrierungs-

reaktion aufgenommen. Die Wasserstofffreisetzung erfolgt analog bei niedrigerem Druck (1 bis 5 bar) 

und erhöhter Temperatur (200 bis 320 °C). Das Trägermaterial wird bei dem Vorgang nicht verbraucht, 

sondern zyklisch mit Wasserstoff be- und entladen (Arlt & Obermeier, 2018). Die LOHC-Technologie 

zeichnet sich durch eine (sehr) gute Reversibilität aus. Bei der LOHC-Technologie wird im hohen Wär-

mebedarf zur Wasserstofffreisetzung ein Nachteil gesehen (Niermann, Drünert, Kaltschmitt, & Bon-

hoff, 2019). Für die Effizienz des Prozesses ist die Art der Wärmezufuhr entscheidend. Die Nutzung der 

Abwärme aus der Rückverstromungstechnologie wäre nach Müller (2018) eine sehr gute Möglichkeit 

hierfür. Insbesondere der Transport (im flüssigen Aggregatzustand) und die nahezu verlustfreie Spei-

cherung des Wasserstoffträgermaterials bei Umgebungsbedingungen weisen Vorteile gegenüber an-
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deren Formen, wie Druckwasserstoff oder kryogenem Wasserstoff auf. LOHC können mit herkömmli-

chen Flüssigkeitspumpen und in einer vorhandenen Kraftstoff-Infrastruktur (wie z. B. für Benzin- oder 

Dieselkraftstoffe bzw. Rohöl) transportiert werden. Erste containerbasierte Anlagen mit der LOHC-

Technologie (H18-DBT) werden zurzeit als Pilot- und Testanlagen betrieben. Mit einer großtechnischen 

Umsetzung, die ausreichend große Mengen an LOHC für den Schiffstransport incl. aller notwendigen 

verfahrenstechnischen Komponenten liefert ist vermutlich nicht bis 2030 zu rechnen. 

Ammoniak: 

Als weiteres Speichermedium für Wasserstoff dient Ammoniak. Ammoniak ist flüssig, wenn dieser 

komprimiert oder gekühlt wird. Er wird unter Druck gespeichert, um ein Verdampfen zu verhindern. 

In komprimierter Form besitzt Ammoniak damit eine vergleichsweise hohe Speicherdichte bezogen 

auf den Wasserstoff. Für Ammoniak sind ausgereifte Produktions- und Speichertechnologien verfüg-

bar. Bereits jetzt wird Ammoniak rund um die Welt transportiert. Weltweit sind etwa 120 Häfen am 

Import und Export beteiligt und verfügen auch über entsprechende Infrastrukturanlagen. Hafen- und 

Aufsichtsbehörden zögern derzeit, das Bunkern von Ammoniak aufgrund der Toxizitätsgefahren zuzu-

lassen.  

Ammoniak als Frachtgut wird i. d. R. als verflüssigtes Gas transportiert bei einem Druck von max. 0,275 

bar (g), einer Temperatur von -33 °C und einer Dichte von 680 kg/m³. Die Gastanker fahren mit einer 

Reisegeschwindigkeit von 16 Knoten. Gastanker werden nach den höchsten Sicherheitsstandards der 

Schifffahrtsindustrie betrieben und unterliegen einem strengen Überprüfungs- und Inspektionsre-

gime. „Midsize Gas Carrier“ (27.300 Mt) sind die heute am meisten genutzten Schiffsgrößen, mit denen 

der Großteil des Ammoniakhandels abgewickelt wird. Ferner gibt es „Very Large Gas Carrier“ (VLGC; 

56.000 Mt), die heute allerdings noch nicht für den Ammoniaktransport eingesetzt werden. Für die 

Zukunft wird die Idee von „Ultra Large Gas Carrier“ (ULGC; 113.000 Mt) diskutiert (Hydrogen Europe, 

2020). 

Am 27.09.2020 wurde eine erste Menge von 40 Tonnen „blauer“ Ammoniak von Saudi-Arabien aus 

nach Japan per Schiff transportiert. Beteiligt waren die Unternehmen Saudi Aramco, SABIC (Saudi Basic 

Industries Corporation) und das Institute of Energy Economics, Japan (IEEJ) (Brown, 2020; Martin et 

al., 2021). 

Methanol (flüssig): 

In Chile entsteht im äußersten Süden in der Nähe von Punta Arenas unter dem Projektnamen „Haru 

Oni“ die erste kommerzielle Großanlage zur Herstellung von Methanol als E-Fuel in Patagonien. Die 

Gegend rund um Punta Arenas ist nicht an das chilenische Stromnetz angeschlossen. Vor einigen Jah-

ren entstand nach (Global Energy Solutions e. V., 2021) die Idee, das „große Angebot an Windenergie 

in Moleküle umzuwandeln und die elektrische Energie transportabel zu machen“, was dann in der chi-

lenischen Wasserstoff-Strategie (Ministerio de Energía, 2020) Einfluss fand. Nach Waterstof Maga-

zine (2021) genehmigte zwischenzeitlich der chilenische Umweltausschuss das Projekt Haru Oni zur 

Errichtung eines Produktionsstandortes. Zunächst soll eine 3,4 MW Windkraftanlage errichtet werden. 

Im Zuge der deutschen Wasserstoffstrategie erhält Siemens Energy für das Projekt „Haru Oni“ vom 

Bundeministerium für Wirtschaft und Energie eine Förderung in Höhe von rund 8 Millionen Euro (fu-

ture:fuels, 2021). Mit der geplanten Anlage sollen bereits in 2022 rund 130.000 Liter E-Fuel erzeugt 

werden. In zwei Schritten soll die Kapazität dann bis 2024 auf rund 55 Millionen Liter und bis 2026 auf 

550 Millionen Liter E-Fuel pro Jahr gesteigert werden.  
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In Chile hatten nach Wilmsmeier & Sanchez (2017) Deregulierung und Privatisierung einen großen Ein-

fluss auf die Verfügbarkeit von zuverlässigeren und kostengünstigeren Dienstleistungen für die Wirt-

schaft. Die Reformen im Hafensektor ergänzten auch Chiles Bemühungen zur Handelsliberalisierung. 

Als Indikatoren für die Hafeninfrastruktur werden bei Wilmsmeier et al. (2006) u. a. die Hafeneffizienz, 

Hafenprivatisierung, allgemeine Verkehrsinfrastruktur, Zollverzögerung und Hafenkonnektivität auf-

geführt. Chile hat ein Straßennetz von über 80.500 km, über die auch die Hafenhinterland-Anbindung 

erfolgt (International Transport Forum - OECD, 2016). Das produzierte E-Fuel soll zunächst in Tanks 

gelagert und dann per Lkw zum etwa 35 km entfernten Terminal Jose de los Santos Mardones trans-

portiert werden, das zum Hafen von Punta Arenas gehört. Welcher Lkw-Kraftstoff für die Transporte 

eingesetzt wird, ist nicht angegeben. Der Hafen von Punta Arenas wird auf den internationalen nauti-

schen Informationsseiten, wie in ("World Port Source") eher als „klein“ eingestuft. Für das Terminal 

Jose de los Santos Mardones wird ein Tiefgang von max. 14 m und eine Schiffsgröße von max. 250 m 

genannt. Die Entfernung vom Hafenstandort Punta Arenas, Chile bis nach Rotterdam, Niederlande, 

beträgt etwa 7.400 Seemeilen. Bei einer durchschnittlichen Reisegeschwindigkeit von 16 Knoten ergibt 

sich eine Reisezeit von ca. 20 Tagen (ohne Ladevorgänge). Die Entfernung von Punta Arenas nach Ham-

burg beträgt etwa 7 700 Seemeilen, wofür mit einer Geschwindigkeit von 16 Knoten eine Reisezeit von 

ca. 21 Tagen (ohne Ladevorgänge) in Ansatz zu bringen sind. Angenommen, die Rückreise des Schiffs 

beträgt ebenfalls etwa 20 bzw. 21 Tage, könnten pro Jahr etwa 9 Transporte abgewickelt werden (ohne 

Ladevorgänge). 

 Verfügbarkeit von Schiffen in Abhängigkeit der Transportmedien 

In Australien wird u. a. von Kawasaki in Port Hastings nahe Melbourne zurzeit eine Verflüssigungspi-

lotanlage errichtet (Kapazität 0,25 Tonnen pro Tag). Das Pilotprojekt hat einen langen zeitlichen Hori-

zont und wird erst in den 2030er Jahren in seine kommerzielle Phase eintreten. Dann soll eine jährliche 

Menge von bis zu 225.000 MtLH2 produziert werden können. Kawasaki ließ einen Prototyp für ein Trans-

portschiff mit dem Namen „Suiso Frontier“ am 11.12.2019 in der Kobe Factory, Japan, vom Stapel. Eine 

erste Reise ist für 2022 geplant. Der mit konventionellem Schiffsdiesel angetriebene Prototyp (Tiefgang 

4,5 m, Länge 116 m, Breite 19 m) verfügt über eine Kapazität von etwa 1 250 Nm3 für flüssigen Was-

serstoff (LH2), d. h. umgerechnet ca. 90 tLH2. Mit diesem Prototypen könnte nach Merten et al. (2020) 

umgerechnet gerade einmal die Jahresproduktionsmenge einer 1 MW Onshore-Windkraftanlage in 

Marokko (bei 4.000 h/a) transportiert werden.  

In der nächsten Projektphase plant Kawasaki bis Mitte der 2030er Jahre einen kommerziellen Wasser-

stofftanker zu bauen (Saul, 2021). Die Kapazität derartiger Schiffe soll dann bei 160.000 Nm3 (dies ent-

spricht einem „Very Large Crude Carrier“ - VLCC) liegen, sodass etwa 11.400 tLH2 (Al-Breiki & Bicer, 

2020) transportiert werden können. Eine Geschwindigkeit von 16 Knoten (29,7 km/h) (ERIA, 2020) und 

von 20 Knoten (37,4 km/h) (Al-Breiki & Bicer, 2020) wird für die Schiffe prognostiziert. Eine Lebens-

dauer von 15 Jahren wird für die Schiffe avisiert (Al-Breiki & Bicer, 2020). Trotz Isolierung führt eine 

unvermeidbare langsame Erwärmung der Tanks zum Verdampfen eines Teils der Ladung („Boil-Off“). 

Für LH2 beziffert sich (Al-Breiki & Bicer, 2020) während der Transportphase der tägliche Boil-Off Verlust 

auf 0,52 Prozent (Al-Breiki & Bicer, 2020). Beispielhaft wird bei Al-Breiki & Bicer (2020) für einen ein-

zelnen Transport bei einer Reisezeit von 13 Tagen und einer Strecke von 12.000 km für LH2 insgesamt 

ein Boil-Off Verlust von ca. 1.600 tLH2 bei einer Tankerkapazität von 11.400 tLH2 (d. h. insgesamt ca. 14 

Prozent Boil-Off Verlust) angegeben. 

Die Kawasaki Heavy Industries Ltd. hat eine grundsätzliche Genehmigung durch die Klassifikationsge-

sellschaft Nippon Kaiji Kyokai „ClassNK“ entsprechend dem „International Code for the Construction 
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and Equipment of Ships Carrying Liquefied Gases in Bulk“ (IGC-Code s. a. Glossar) erhalten. Für LNG-

Tanker in der Größe VLCC wird in (GIIGNL, 2019) eine Bauzeit von 20 bis 36 Monaten angegeben. 

In drei weiteren Werften werden zurzeit Pilotschiffe zum Wasserstofftransport entwickelt, die inner-

halb der nächsten drei Jahre zumindest für Tests bereit sein sollen. In Südkorea ist ein Projekt bei Korea 

Shipbuilding & Offshore Engineering in Arbeit. Die norwegische Reederei Wilhelmsen Group arbeitet 

mit Partnern, um ein „Roll-on / Roll-off“-Schiff zu bauen, das in der Lage sein wird, flüssigen Wasser-

stoff über Container oder Anhänger zu transportieren, die an Bord gefahren werden. Kanadas Ballard 

Power Systems und Australiens Global Energy Ventures arbeiten beispielsweise zusammen, um ein 

Schiff zu entwickeln, das komprimierten gasförmigen Wasserstoff transportiert. „Der früheste Zeitrah-

men wäre 2025/26“ für ein Pilotschiff, wird prognostiziert (Saul, 2021). Ein 40-Fuß-Container fasst 

etwa 800 – 1.000 kg unter Druck stehendes Wasserstoffgas, aber bis zu 3.000 kg flüssigen Wasserstoff. 

Zum Vergleich mit LNG: die Entwicklung von LNG dauerte Jahrzehnte, bevor dies vollständig eingeführt 

wurde, u. a. aufgrund der erforderlichen Hafeninfrastruktur und der notwendigen Schiffe.  

Für den Transport von flüssigem Wasserstoff werden bereits heute teilweise 40-Fuß-ISO-Container mit 

einem Fassungsvermögen von 2,49 – 3,16 tLH2 verwendet. Ebenfalls als Möglichkeit betrachtet werden 

sogenannte SWATH carrier (Small Waterplane Area Twin Hull), welche eine Transportkapazität von 

rund 8.150 tLH2 erreichen. Die 40-Fuß-ISO-Container können ebenfalls mit Druckgasflaschen bestückt 

werden (200 bar Stahlflasche, 279 kg Wasserstoff und 700 bar Komposit-Behälter-Variante, 1.410 kgH2 

pro Container). 

Zusatzinfo: Eine Klassifikation wird von Klassifikationsgesellschaften vorgenommen, die das Schiff 

technisch untersuchen und den baulichen Zustand, die Tauglichkeit für den Transport bestimmter Gü-

ter oder für bestimmte Fahrten und Fahrtreviere bewerten. Das Ergebnis der Klassifikation wird in 

einem Klassifikationsattest festgehalten. Ein ordnungsgemäßes Klassifikationsattest ist Voraussetzung, 

um das Schiff und die Ladung zu versichern. Ferner ist die Klassifikation von Seeschiffen Voraussetzung 

für die Zugehörigkeit zur Handelsmarine. 

 Überschlägige Berechnung zur benötigten Anzahl an Schiffen 

Für den Transport von chemischen Stoffen werden nach Teichmann (2015) bevorzugt Massengut-

schiffe (sogenannte Produktentanker) mit einer Tragfähigkeit von 45.000 t der Handymax-Klasse ein-

gesetzt. Der Einsatz größerer Tanker, wie Suez Max mit 160.000 t, wird bei Sekkesæter (2019) beschrie-

ben. Mit einer Speicherkapazität H2 für H18-DBT von 6,2 Prozent und abzüglich der Masse an Wasser-

stoff (2.790 t) ergibt sich eine Menge von 42.210 tLOHC, die im Tank eines Produktentankers verbleiben. 

Da die Export-/ Import-Terminals sowohl beladene als auch unbeladene LOHC lagern müssen, verdop-

pelt sich die erforderliche Lagerkapazität (Sekkesæter, 2019). Typische Größe für einen Lagertank für 

Mineralöl ist 50.000 m³. Die bei Teichmann (2015) als „groß“ eingestuften Abnahmemengen an LOHC 

(H18-DBT) wird ein Preis von 2,50 €/kg genannt. In Bezug auf H18-DBT wird häufig der Punkt „Zyklen-

stabilität“ und Materialverluste (0,1 Prozent je Zyklus (Teichmann, 2015)) diskutiert, das heißt nach 

1.000 Zyklen ist kein Material mehr vorhanden. Bei einer Distanz von ca. 4.000 bis 5.000 km z. B. Nord-

afrika und einer angenommenen Reisezeit (inkl. Ladevorgängen) von einem Monat, fährt ein Schiff 

diese Strecke 12 Mal im Jahr, d. h. es fallen 24 Zyklen an. Erhöht sich die Distanz, z. B. auf 10.000 km, 

wird die Reisezeit entsprechend länger und die Zyklenzahl pro Jahr nimmt ab.  

In 2030 wird gemäß NWS ein Importbedarf von 76 – 96 TWh/a (umgerechnet 2,3 – 2,9 MtGasH2/a bzw. 

2,1 – 2,7 MtLH2/a) erwartet. Mit den verschärften Klimaschutzzielen wurde bei (Prognos, Öko Institut, 

Wuppertal Institut, 2021) ein Importbedarf für Deutschland in Höhe von 44 TWh/a (umgerechnet 1,32 

MtGasH2/a bzw. 1,23 MtLH2/a) für 2030 benannt. In der Tabelle wird angegeben, wie viele Schiffe jährlich 



Transportoptionen für den Import   

41 
 

in einem Hafen in Deutschland eintreffen müssten, um den Importbedarf decken zu können. Für die 

Berechnungen wurde eine Speicherkapazität H2 für H18-DBT von 6,2 Prozent und für NH3 von 18 Pro-

zent zugrunde gelegt. 

Tabelle 2: Anzahl der Transporte per Schiff pro Jahr auf Basis der Importbedarfe unterschieden nach 

Medien mit Angaben zu transportierbaren Mengen je Schiff nebst Hinweisen zu Verfügbarkeiten 

Medium 
Transportierbare 
Menge LH2/Schiff 

Anzahl Transporte per 
Schiff/a (auf Basis Import-

bedarf) 

Geeignetes Schiff ver-
fügbar? | Bemerkung 

Import-
bedarf 

[TWh/a]  44 76 96  

[MtLH2/a]  1,23 2,1 2,7  

flüssig, tiefkalt 
90 t 13.670 23.383 30.000 Prototyp (Test in 2022) 

11.400 t 108 184 237 VLCC (Mitte 2030) 

Ammoniak 
4.910 t 251 428 550 Midsize Gas Carrier 

10.080 t 122 208 268 VLGC (angedacht) 

LOHC 
2.790 t 440 753 968 Produktentanker 

9.920 t 124 212 272 Suez Max (angedacht) 

 Rechtliche Einschränkungen 

Der IMDG-Code („International Maritime Code for Dangerous Goods“) ist die Beförderungsvorschrift 

für gefährliche Güter im Seeschiffsverkehr und deckt auch Wasserstoff und andere gefährliche Güter 

als verpackte Ladung ab. Die Beförderung solcher Güter in den schiffseigenen Ladetanks ist nicht ein-

geschlossen. Der IMDG-Code enthält Anforderungen für komprimierten Wasserstoff und gekühlten 

flüssigen Wasserstoff, die mit denen für komprimiertes Erdgas und gekühltes flüssiges Erdgas ver-

gleichbar sind. Nach Tronstad (2017) wird der Begriff „Bunkern“, wie in der Klassifikationsterminologie, 

d. h. für die Verladung von Treibstoff an Bord eines Schiffes verwendet. Dahingegen bezeichnet der 

Begriff „Laden“ gemäß Klassifikationsterminologie das Laden von Ladung auf ein Schiff (wie z. B. LNG).  

Derzeit sind weder im Internationalen Übereinkommen zum Schutz des menschlichen Lebens auf See 

(SOLAS) noch im Internationalen Code für den Bau und die Ausrüstung von Schiffen zur Beförderung 

verflüssigter Gase als Massengut (IGC-Code) verbindliche Vorschriften für den Seetransport verflüssig-

ten Wasserstoffs als Massengut vorgesehen. Der Schiffssicherheitsausschuss (MSC) der Internationa-

len Seeschifffahrtsorganisation (IMO) hat am 25. November 2016 die Entschließung MSC.420(97) „Vor-

läufige Empfehlungen für den Transport verflüssigten Wasserstoffs als Massengut“ angenommen. Die-

sen Entschluss hat die Dienststelle Schiffssicherheit der Berufsgenossenschaft Verkehrswirtschaft 

Post-Logistik Telekommunikation (BG Verkehr) mit Datum vom 10. Oktober 2017 in deutscher Sprache 

amtlich bekannt gemacht. Das heißt, dass die IMO bisher nur vorläufige Empfehlungen für den Seever-

kehr zwischen Japan und Australien für den Transport von Flüssigwasserstoff vorgelegt hat. Nach Deut-

scher Bundestag (2021) ist die Bundesregierung aktiv an der Regelentwicklung für die internationale 

Seeschifffahrt beteiligt. 

In seinem Arbeitspapier (ZDS, 2021) hat der Zentralverband der deutschen Seehafenbetriebe (ZDS) 

beschrieben, dass erst „wenn die möglichen Dimensionen solcher Schiffe [Anmerkung für den Trans-

port von flüssigem Wasserstoff] sowie deren konkreten Anforderungen als landseitige Umschlagstel-

len (mögliche Mengen, Sicherheitsanforderungen, Ladungsübergabeschnittstellen, etc.) klarer wer-

den“ (d. h. frühestens 2030 nach dem Testbetrieb) dann auch die erforderlichen Umschlaganlagen in 

den Hafenbetrieben entwickelt werden können. Für die Häfen sind hier vor allem die Umrüstung bzw. 

Neuanschaffung von Gerätschaften für den Umschlag sowie Auf- und Umrüstung bei der Infrastruktur 
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zu nennen. Zudem wird in darauf hingewiesen, dass für die weitere Nutzung von Schiffen für den Trans-

port von Wasserstoff als Massengut „noch einiges an Vorarbeit der Regulierungsbehörden“ zu erledi-

gen ist (ZDS, 2021). Die Zuständigkeit für die Entwicklung der Häfen liegt nach Deutscher Bundestag 

(2021) bei den Bundesländern. 

Der „International Code for the Construction and Equipment of Ships carrying Dangerous Chemicals in 

Bulk“ (IBC-Code, Geändert durch Entschließung Marine Environment Protection Committee 

MEPC.225(64)) enthält Vorgaben für die Beförderung gefährlicher Chemikalien und gesundheitsschäd-

licher Flüssigkeiten als Massengut in der Seeschifffahrt. Der IBC-Code ist als Kapitel VII Teil B Bestand-

teil der Regelungen des SOLAS-Übereinkommens. Der IBC-Code enthält Regelungen zur Konstruktion 

und zur Schiffsausrüstung insbesondere von Chemikalientankern. Der IBC-Code enthält eine Stoffliste, 

in der alle Stoffe, die dem IBC-Code unterliegen, aufgelistet sind. Diese Stoffliste enthält Informationen 

zur Gefährlichkeit dieser Stoffe und zu den Mindestanforderungen für deren Beförderung. Der IBC-

Code gilt nicht für Ammoniak, sondern nur für wässrige Ammoniaklösungen (bis 28 Prozent) (Vries, 

2019). 

Für den Schiffstransport von Ammoniak und Methanol gibt es bereits Tanker (z. B. 2G/2PG gemäß IGC-

Code für wasserfreien Ammoniak) und die Transport- und Umschlagstechnologien sind etabliert. LOHC 

sind anderen öligen Substanzen wie Rohöl bzw. Kraftstoffe ähnlich und können unter Nutzung von 

bestehenden Infrastrukturen der Mineralölwirtschaft genutzt werden. Die Anforderungen an den Ha-

fenumschlag sind ebenfalls etabliert. (Zentralverband der deutschen Seehafenbetriebe e. V. (ZDS), 

2021). 

Das „Deutsche Maritime Zentrum“ (DMZ) hat eine Studie zur „Rolle der maritimen Wirtschaft bei der 

Etablierung einer deutschen Wasserstoffwirtschaft“ vergeben, in der verschiedene Möglichkeiten für 

den Import von Wasserstoff untersucht werden (Deutscher Bundestag, 2021). Auch der regulatorische 

Rahmen wird geprüft und ist Teil der DMZ-Studie, die im Sommer 2021 veröffentlicht werden soll. In 

ersten Zwischenergebnissen (Klose-Wolf, 2021) wurde festgestellt, dass „die Analyse der Norddeut-

schen, der Nationalen und der Europäischen Wasserstoffstrategie eine Lücke zwischen Energiebedarf 

und Energieerzeugung in Deutschland“ aufweist. Vorgesehen ist in einem nächsten Schritt, aktuelle 

Technologien in Bezug auf Wasserstoff in der maritimen Branche zu betrachten und die damit verbun-

denen Prozessketten von der Herstellung bis zum fertigen Produkt zu definieren (Klose-Wolf, 2021). 

Um zu gewährleisten, dass nachweislich „grüner“ Wasserstoff importiert wird, ist für die Schiffstrans-

porte der Einsatz von „grünen“ Kraftstoffen zu erfüllen. 

 Zwischenfazit: Schiff 

Derzeit gibt es noch keine Schiffe für den Transport von Flüssigwasserstoff. Ein Prototyp ist zurzeit im 

Testbetrieb (Japan). Eine Kommerzialisierung ist erst nach 2030 geplant. Denkbar sind Schiffstrans-

porte mit Wasserstoff in einer anderen Form, wie Ammoniak, LOHC. Hinsichtlich der Kosten könnte 

ein Nachteil sein, dass die Schiffe vermutlich eine Leerfahrt machen müssten. Bezüglich Ammoniak 

könnte der Transport analog zu LPG erfolgen, d. h. hierfür stehen geeignete Schiffe und Infrastruktur-

einrichtungen bereits zur Verfügung. Vorteilhaft hinsichtlich LOHC ist ebenfalls, dass eine vorhandene 

Infrastruktur (Rohöl) genutzt werden kann. Einige LOHC (H18-DBT) sind nicht als Gefahrgut eingestuft, 

d. h. hierfür gibt es u. U. Transporterleichterungen. 
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3.3 Lkw  

Die Transportkosten für Druckgas-Lkw sind nach Yang & Ogden (2007) relativ unabhängig von der zu 

transportierenden Wasserstoffmenge, obwohl Kosten für die Verdichtung anzurechnen sind. Aller-

dings hat die Transportentfernung, die sich auf die Anzahl der Lkw, die Betriebs- sowie Wartungskosten 

und die Kraftstoffkosten auswirkt, einen großen Einfluss auf die Transportkosten und steigt linear mit 

der Entfernung an. Die Betriebs- und Wartungskosten für Lastwagen (bestehend aus Arbeitskosten 

sowie anderen nicht kraftstoffbezogenen Betriebskosten) machen den größten Teil der Gesamtkosten 

für den Transport mit Druckgas-Lkw aus.  

Bei dem Transport mit Flüssigwasserstoff-Lkw fällt der Großteil (80 – 95 Prozent) der Kosten bei der 

Verflüssigung an. Die Gesamtkosten für den Transport von Flüssigwasserstoff-Lkw hängt stark mit der 

Wasserstoffmenge insgesamt und der mit einer Verflüssigungsanlage verbundenen Größe zusammen. 

Die Kosten für Flüssiggas-Lkw hängen nur in geringem Maße von der Transportdistanz ab und sind 

wegen des Fassungsvermögens von Flüssigkeitsfahrzeugen nicht in dem Umfang wie Druckgas-Lkw von 

der Entfernung beeinflusst. Um die Energiedichte von gasförmigen Wasserstoff zu erhöhen und diesen 

besser transportieren zu können, wird gasförmiger Wasserstoff unter hohem Druck komprimiert 

(Compressed Gaseous Hydrogen CGH2). In der Studie von Reuß et al. (2021) wurde bei Entfernungen 

von bis zu 130 km die CGH2-Technologie am wettbewerbsfähigsten beurteilt, während bei größeren 

Entfernungen die LH2-Technologie Vorteile aufweist. Bei mittleren Entfernungen von etwa 50 km wa-

ren LOHC im Vergleich zu LH2 durchaus wettbewerbsfähig (Reuß et al., 2021).  

Lkw-Kapazitäten in Abhängigkeit des transportierten Mediums sind:  

◼ CGH2: 1,1 – 1,5 tH2 (200 – 700 bar, 20 °C) 

◼ LH2: 4,3 tH2 (1 bar, -253 °C) 

◼ LOHC: 1,7 tH2 (1 bar, 20 °C) 

◼ Ammoniak: 5 tH2 (fl. 1bar, -33 °C) 

 Verfügbarkeit von Lkw in Abhängigkeit der Transportmedien 

Gasförmiger Wasserstoff: Druckgasbehältertransport 

Der Transport von Wasserstoff in komprimierter gasförmiger Form wird bereits großtechnisch einge-

setzt, indem 12 – 20 längliche aufliegende Druckflaschenbündel transportiert werden. Der Wasserstoff 

wird bei der Betankung auf den notwendigen Druck von 160 bar bis 200 bar komprimiert. Dadurch 

entsteht je Bündel eine Füllmenge von 450 – 600 kgH2, wovon jedoch rund 80 kg als Kissengas im Be-

hälter verbleiben, um den minimalen Druck von 30 bar aufrechtzuerhalten. Entwicklungen von Linde 

führten zu neuen 500-bar-Trailern, welche in der Lage sind, bis zu 1.100 kg CGH2 zu transportieren. 

Neben den entstehenden Kosten für den Betrieb der Lkw ist die Kompressionsarbeit zu berücksichti-

gen, die bei einer Verdichtung von 1 auf 700 bar zwischen 5 Prozent (isotherme Verdichtung) und 

15 Prozent (adiabate Verdichtung) des Brennwertes des Wasserstoffs beträgt. Verfügbar als Sattelauf-

leger sind Druckspeicher-Röhren (200 bar) und Flaschenbündel (200 oder 300 bar ergeben 300 bis 530 

kgH2 je Ladung) (BMWA, 2005).  

Der Transport von Wasserstoff über die Schiene wird in Deutschland derzeit noch nicht praktiziert. 

Jedoch ist der Transport von Gütern in Standard-Containern Alltagsgeschäft der Logistiker sowohl im 

Straßen- als auch im Schienentransport. Zumeist ist die entsprechende Infrastruktur, z. B. Umschlag-

plätze und Verladesysteme wie Flachwagen und Chassis, vorhanden und in der Praxis erprobt. Für eine 

hohe Flexibilität wird bei (Milella et al., 2020) ein Standard 40 ft ISO-Container als MEGC-Ausführung 

verwendet, in den die Druckbehälter vom Typ IV integriert werden. Die Abkürzung „Multiple-Element 
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Gas Container“ (MEGC) steht dabei für einen Gascontainer mit mehreren Elementen, die durch ein 

Sammelrohr miteinander verbunden und in einem Rahmen als stabilisierende und schützende Trags-

truktur zusammengefügt sind. Als Speicherelemente eines MEGC gelten Flaschen, Großflaschen, 

Druckfässer und Flaschenbündel sowie Tanks mit einem Fassungsraum von mehr als 450 Liter. Mit den 

hier beschriebenen 40 ft-MEGC ist es möglich, die Lkw-Gesamtmasse unter 40 Tonnen zu halten und 

in den Druckstufen 500 bar und 300 bar ein nutzbares Füllvolumen von 700 kg und 1.000 kg zu trans-

portieren. Für diese Behälter liegen derzeit noch keine RID- und CSC-Zulassungen vor. CSC steht für die 

„International Convention for Safe Containers“ und stellt einen international anerkannten Sicherheits-

standard für Container dar. Mit Erteilung einer Genehmigung ist dann ein multiples Handling des MEGC 

für Umschlag, Stapelung und Beförderung realisierbar. Für den Straßentransport liegen Zulassungen 

vor und die Container sind bereits am Markt verfügbar. Die Zulassungen nach RID und CSC sollen in ca. 

6 Monaten erteilt werden (Milella et al., 2020).  

Flüssigtransport Straße 

Der Transport von flüssigem Wasserstoff bringt den Vorteil einer höheren Speicherdichte. Pro Lkw 

kann mit Flüssigwasserstoffspeichern ein maximales Transportvolumen von 53.000 L (ca. 3.400 kgLH2) 

transportiert werden (BMWA, 2005). Allerdings bedarf es dafür der vorherigen Verflüssigung des Was-

serstoffs, welche sowohl energie- als auch kostenintensiv ist. Die Kosten für Flüssiggas-Lkw hängen nur 

in geringem Maße von der Transportdistanz ab und sind wegen des Fassungsvermögens von Flüssig-

keitsfahrzeugen nicht in dem Umfang wie Druckgas-Lkw von der Entfernung beeinflusst. Neben dem 

notwendigen Lkw ist ein Auflieger für die Speicherung des Flüssigwasserstoffs erforderlich. Dieser wird 

jedoch, entgegen der Lösung mit Gasflaschen, nicht beim Verbraucher abgeladen. Stattdessen wird 

der Wasserstoff in einen stationären vor-Ort-Speicher umgepumpt.  

Der größte für die Raumfahrtindustrie entwickelte Lagertank mit Perlit-Vakuumisolierung hat ein Spei-

chervolumen von etwa 3.800 m³ (ca. 270 tLH2). Bei einem äußeren Kugeldurchmesser von ca. 20 m lässt 

sich nach BMWA (2005) eine Abdampfrate unter 0,03 Prozent pro Tag erreichen und würde eine Spei-

cherungsdauer über mehrere Jahre erlauben. 

 Überschlägige Berechnung zur benötigten Anzahl an Lkw 

Für die maximal transportierbare Menge an LOHC ist das zulässige Fahrzeuggesamtgewicht der limi-

tierende Faktor. Abzüglich des Gewichts der Zugmaschine beträgt die maximale Zuladung etwa 28,5 t. 

Basierend auf einer Speicherdichte für H18-DBT von 6,2 Gew.-% könnte ein LOHC-Tanklaster ca. 1.800 

kg Wasserstoff transportieren (Brückner et al., 2014; Teichmann, 2015). 

Anders als bei LOHC ist beim Transport von kryogenem Wasserstoff das an Bord verfügbare Volumen 

und nicht das Gewicht der begrenzende Faktor. Sogenannte Kryo-Trailer fassen ca. 3.400 kgLH2 (Teich-

mann, 2015). Bei Reuß et al. (2021) wird eine Kapazität von 4,3 t für Lkw genannt. 

In 2030 wird gemäß NWS ein Importbedarf von 76 – 96 TWh/a (umgerechnet 2,3 – 2,9 MtGasH2/a bzw. 

2,1 – 2,7 MtLH2/a) erwartet. Mit den verschärften Klimaschutzzielen wurde bei Prognos et al. (2021) ein 

Importbedarf für Deutschland in Höhe von 44 TWh/a (umgerechnet 1,32 MtGasH2/a bzw. 1,23 MtLH2/a) 

für 2030 benannt. In Tabelle 3 wird angegeben, wie viele Transporte per Lkw jährlich nach Deutschland 

(ohne weitere Angaben zur Herkunft des Mediums) kommen müssten, um den Importbedarf decken 

zu können. Die innerdeutsche Verteilung ist nicht Gegenstand dieser Untersuchung. Für die Berech-

nungen wurde eine H2-Speicherkapazität für H18-DBT von 6,2 Prozent und für NH3 von 18 Prozent 

zugrunde gelegt. Zusätzlich ist auch Zeit für das Be- und Entladen der Lkw-Trailer zu berücksichtigen. 

Hierfür werden bei Reuß et al. (2021) für die Medien CGH2 und LOHC jeweils 1,5 Stunden und für LH2 

3 Stunden angegeben. 
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Tabelle 3: Anzahl der Transporte per Lkw pro Jahr auf Basis der Importbedarfe unterschieden nach Medien mit 

Angaben zu transportierbaren Mengen je Lkw 

Medium 
Transportier-
bare Menge 

H2/Lkw 
Anzahl Transporte per Lkw/a auf Basis Importbedarf 

Import- 
bedarf 

[TWh/a]  44 76 96 

[MtLH2/a]  1,23 2,1 2,7 

LH2 3,4 – 4,3 tH2 286.000 – 362.000 490.000 – 620.000 630.000 – 800.000 

CGH2 1,1 tH2 1,2 Mio. 2 Mio. 2,5 Mio. 

Ammoniak 5 tH2 250.000 420.000 540.000 

LOHC 1,8 tH2 700.000 1 Mio 1,5 Mio 

 Rechtliche Einschränkungen 

Für den Wasserstofftransport gelten die nach Gefahrgutbeförderungsgesetz (Bundesministerium der 

Justiz und für Verbraucherschutz) vorgegebenen Anforderungen an die Beförderung von gefährlichen 

Gütern und die damit verbundenen Pflichten der daran Beteiligten (§ 2 GGBeFG). Darüber hinaus ge-

hende Regelungen, wie z. B. Sondervorschriften oder sonstige gefahrgutrechtliche und betriebliche 

Herausforderungen, liegen für den Schienentransport von Wasserstoff nicht vor. Gefahrguttransporte 

unterliegen allgemein einer Kennzeichnungspflicht. Die Kennzeichnung muss deutlich sichtbar und gut 

lesbar angebracht sein, außerdem ist sie witterungsbeständig (dauerhaft). Für den Transport per Lkw 

sind das Fahrzeug und der Auflieger zusätzlich mit einer orangefarbenen Tafel zu kennzeichnen. Für 

den Straßentransport sind ferner die Einhaltung der maximal zulässigen Lkw-Gesamtmasse aus Zug-

fahrzeug, Anhänger und Ladung von 40 Tonnen und die zulässige Gesamtlänge des Lastzugs von 18,75 

Metern einzuhalten. Bei Überschreiten der zulässigen Gesamtmasse von 40 Tonnen sind Sonderge-

nehmigungen, wie bei einem Schwertransport erforderlich. Ab einer Netto-Masse von 9 Tonnen Was-

serstoff wird eine Fahrwegbestimmung gemäß § 35b GGVSEB (Bundesministerium der Justiz und für 

Verbraucherschutz, 2020) erforderlich. Aufgrund der derzeit auf dem Markt befindlichen Transportge-

binde wird diese Grenze jedoch nicht überschritten (Milella et al., 2020). 

Das Europäische Übereinkommen über die internationale Beförderung gefährlicher Güter auf der 

Straße (ADR) ist ein umfassendes Basisregelwerk. Es enthält Vorschriften insbesondere für die Klassi-

fizierung, Verpackung, Kennzeichnung und Dokumentation gefährlicher Güter, für den Umgang wäh-

rend der Beförderung und für die verwendeten Fahrzeuge. Gemäß den Transportvorschriften gelten 

für Wasserstoff (sowohl verdichtet als auch flüssig) Tunnelbeschränkungen, d. h. bei Beförderung in 

Tanks ist eine Durchfahrt von Tunneln der Kategorien B, C, D und E verboten. Bei sonstigen Beförde-

rungen von Wasserstoff ist eine Durchfahrt der Tunnel der Kategorien D und E verboten. Zum Beispiel 

ist der A7-Elbtunnel bei Hamburg in die Tunnelkategorie E im Zeitfenster von 05.00 bis 23.00 Uhr und 

C in der übrigen Zeit eingestuft, das heißt hier ist keine Tunneldurchfahrt möglich; eine Umfahrung 

muss genutzt werden. 

Besonderheiten Schienentransport:  

Grundsätzlich gelten für Gefahrgüter keine regulatorischen Mengenbeschränkungen im Schienen-

transport, vorausgesetzt ein Transport des Stoffes ist zulässig. Somit limitieren lediglich die maximale 



Transportoptionen für den Import   

46 
 

zulässige Radsatzlast von 22,5 Tonnen und die maximale Länge der Güterzüge von 700 Metern die 

mögliche zu transportierende Menge (Milella et al., 2020). 

 Zwischenfazit: Lkw 

Der Transport von komprimiertem gasförmigem Wasserstoff (CGH2) und Flüssigwasserstoff (LH2) hat 

sich auf dem Markt etabliert. Für Entfernungen von bis zu 130 km wird CGH2 bei Reuß et al. (2021) als 

wettbewerbsfähig eingestuft. Für größere Entfernungen ist LH2 vorteilhaft. Bei mittleren Entfernungen 

von etwa 50 km werden LOHC im Vergleich zu LH2 als wettbewerbsfähig angesehen (Reuß et al., 2021). 

3.4 Gesamteffizienz und Kostenrahmen 

Zur Bewertung der wirtschaftlichsten Transportmöglichkeit für Wasserstoff werden drei Hauptkrite-

rien in Abhängigkeit von Verkehrsträger, Zustandsform, Entfernung und Menge herangezogen (Haupt-

kriterien als nummerierte Sterne in Abbildung 9) (Energy Transition Commission, 2021).  

Hauptkriterium Nr. 1:  

Bei Wasserstoffmengen von mehr als 10 Tonnen pro Tag stellen Pipelines in den meisten Fällen die 

kostengünstigste Transportoption dar, um die hohen Investitionskosten zu rechtfertigen. Dies bezieht 

sich einerseits auf Pipelines in den lokalen Verteilnetzen. Andererseits bezieht sich dies auf Pipelines 

im Fernleitungsnetz mit Kapazitäten von mehr als 100 Tonnen pro Tag, die besser geeignet sind, große 

Mengen über weitere Entfernungen zu fördern.  

Hauptkriterium Nr. 2:  

Der Schiffstransport von Wasserstoffträgermaterialien, wie z. B. Ammoniak ist für interkontinentale 

Entfernungen (> 5.000 km) wirtschaftlicher, erfordert aber auch große Kapazitäten (> 100 t/Tag). Der 

Transport von Wasserstoff in Form von Ammoniak zur Endverwendung als Ammoniak, könnte auch 

bei kürzeren Entfernungen wirtschaftlich sein, wie zurzeit im internationalen Seehandel beförderter 

Ammoniak. Dadurch entfällt die kostspielige Rückumwandlung in Wasserstoff am Bestimmungsort.  

Hauptkriterium Nr. 3:  

Für kleinere Wasserstoffmengen (weniger als 10 Tonnen pro Tag) ist nach Energy Transition Commis-

sion (2021) der Lkw-Transport die kosteneffizienteste Option. Wobei bezüglich der Entfernungen un-

terschieden wird nach der Zustandsform des zu transportierenden Wasserstoffs: komprimiert (CGH2) 

für kurze Entfernungen (ca. 200 km) und verflüssigt (LH2) für kleine Mengen über größere Entfernun-

gen (etwa 300 – 400 km). Die Kosten von LH2-Lkw-Transporten steigen mit zunehmender Entfernung. 
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Abbildung 9: Drei Hauptkriterien zur Bewertung des wirtschaftlichsten Wasserstofftransports in Abhängigkeit 

von Verkehrsträger, Zustandsform, Entfernung und Menge.  

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Energy Transition Commission (2021) 

Die Kosten für Fernleitungsnetz-Pipelines liegen nach Energy Transition Commission (2021) umgerech-

net zwischen 0,04 €/kgH2 für einige wenige Kilometer und 0,4 – 2,6 €/kgH2 für interkontinentale Entfer-

nungen (1.000 bis 5.000 km). Mit einer zukünftig zunehmenden Nutzung von Wasserstoff wird bei 

Energy Transition Commission (2021) mit dem Einsatz von Ultra-Hochleistungsleistungs-PP für den 

Transport von bis zu 6.000 Tonnen pro Tag gerechnet. Hierfür werden Kosten zwischen 0,06 – 

0,2 €/kgH2 je 1.000 km genannt.



    

 
 

 

3.5 Zeitstrahl: Transportoptionen 

In folgender Abbildung 10 sind mögliche Transportoptionen kommentiert in einem Zeitstrahl bis 2030 dargestellt. 

 

Abbildung 10: Transportoptionen für Wasserstoff bis 2030



 

   

 
 

3.6 Fazit: Transportoptionen für den Import  

Ein prinzipieller Import von Wasserstoff nach Deutschland kann mittels unterschiedlicher Transport-

optionen erfolgen sowie in Reinform als auch chemisch gebunden an eine Trägersubstanz. Die unter-

schiedlichen Möglichkeiten wurden hinsichtlich Ihrer großskaligen Anwendbarkeit im Jahr 2030 unter-

sucht, da in 2030 laut der Nationalen Wasserstoffstrategie schon erhebliche Mengen Wasserstoff im-

portiert werden sollen. Die technischen Transportoptionen Pipelines, Schiff und Lkw wurden dabei nä-

her betrachtet. Hier wurde insbesondere untersucht, welche aktuellen Entwicklungen und Projekte 

derzeit in Planung sind, wie der technische Entwicklungsstand ist und wie sich die (genehmigungs-) 

rechtliche Situation darstellt und ggf. noch einer Realisierung im Weg stehen. Etwaige Akzeptanzhür-

den wurden nicht betrachtet. 

Nachfolgend veranschaulicht Abbildung 11 die möglichen Transportoptionen und deren Potenzial be-

ziehungsweise Entwicklungsstand hinsichtlich großskaliger Importe von Wasserstoff in 2030. Grün be-

deutet eine prinzipielle Machbarkeit, gelb eine eingeschränkte Machbarkeit aufgrund eines nicht aus-

reichenden Mengenpotenzials oder aufgrund anderer ungünstiger Anforderungen (z. B. energieinten-

sive Peripherieprozesse), orange eine unwahrscheinliche Eintrittswahrscheinlichkeit bis 2030 und rot, 

dass auf diese Option in 2030 definitiv nicht zurückgegriffen werden kann. Ein Wasserstoffimport wäre 

technisch möglich, aber bis 2030 eigentlich nur per Lkw zu realisieren. Dies geht allerdings mit einer 

signifikanten Anzahl an Transportfahrten einher, die den „grünen“ Fußabdruck schmälern sofern die-

selbetriebene Lkws eingesetzt werden. Die Analysen legen nahe, dass insbesondere bis 2030 verstärkt 

auf eine einheimische und verbrauchsnahe Erzeugung gesetzt werden sollte, um entsprechende Men-

gen an Wasserstoff bereitzustellen. 

 

 Abbildung 11: Bewertung der Transportoptionen hinsichtlich der generellen Machbarkeit für einen großskaligen 

Wasserstoffimport in 2030 

Quelle: eigene Darstellung 
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Zusammenfassung Pipelines 

Aktuell existieren in Deutschland nur vereinzelte Pipelines oder Inselnetze für den reinen 

Wasserstofftransport, die zudem meist in privatwirtschaftlicher Hand liegen. Mit Blick auf das Jahr 

2030 müssten neue Pipelines gebaut oder bestehende Erdgaspipelines umgestellt werden. Dies 

betrifft im Besonderen den Transport innerhalb der Nachbarländer, um überhaupt einen Import nach 

Deutschland realisieren zu können. Bei Pipelines als Transportoption ist aber auch der innerdeutsche 

Weitertransport per Pipeline ein limitierender Faktor. Technisch wäre es prinzipiell möglich bis 2030 

Wasserstoffpipelines in Betrieb zu nehmen. Dafür müsste allerdings ein Trassenverlauf bis 2025 geklärt 

sein, um Planfeststellungsverfahren für den Neubau in der zweiten Hälfte der 20er Jahre einzuleiten. 

Die „übliche“ Dauer dieser Verfahren würde dazu führen, dass bis 2030 eher vereinzelte Pipelines 

realisiert würden. Mögliche Verzögerungen durch etwaige Akzeptanzschwierigkeiten sind hier noch 

nicht mitbetrachtet. Ein großskaliger Import bis 2030 über Pipelines erscheint somit äußerst 

ambitioniert. Auch eine umfassende Umstellung von Erdgaspipelines auf Wasserstoff ist bis 2030 nicht 

zu erwarten, da erst mit dem Auslaufen der L-Gas-Versorgung in 2030 größere Kapazitäten frei 

werden. 

Alternativ gäbe es die Möglichkeit einer Beimischung von Wasserstoff in das vorhandene Erdgasnetz. 

Hier gibt es aber noch einige offene Fragestellungen und es müsste sichergestellt sein, dass alle ange-

schlossenen Endverbraucher mit dieser Beimischung keine signifikanten Probleme hätten. Dies ist aber 

insbesondere bei angeschlossenen Industrien herausfordernd, da es einige Prozesse gibt, die sehr sen-

sibel auf sich verändernde Brennstoffeigenschaften reagieren. Ob eine Beimischung ins Erdgasnetz 

langfristig die volkswirtschaftlichste Lösung ist, bleibt fraglich, da es zur Erreichung der Klimaneutrali-

tät langfristig ohnehin reine Wasserstoffnetze geben muss. 

Ammoniak, als potenzieller Wasserstoffträger, könnte theoretisch per Pipeline transportiert werden. 

Dies wird derzeit allerdings nur sehr lokal in Hafenbereichen und nahegelegenen Produktionsanlagen 

praktiziert. Ein großskaliger Transport in 2030 über mehrere hunderte Kilometer erscheint sehr un-

wahrscheinlich, insbesondere da auch hier die entsprechenden genehmigungsrechtlichen Verfahren 

eingehalten und durchlaufen werden müssen. 

Zusammenfassung Schiff 

Derzeit existieren keine Schiffe, die für den Transport von Flüssigwasserstoff entwickelt oder gar zuge-

lassen sind. Prototypen dafür sind in der Entwicklung und gehen sogar zeitnah in einen Testbetrieb. 

Dem schließt sich ein durch die Regulierungsbehörden für die internationale Seeschifffahrt geforderter 

Pilotbetrieb an. Bis 2030 könnte dieser abgeschlossen sein. Das bedeutet aber gleichzeitig, dass eine 

Kommerzialisierung und ein Schiffsbau von Flüssigwasserstofftankern erst ab 2030 stattfinden kann. 

Diese Transportoption steht bis 2030 demnach nicht zur Verfügung. 

Alternativ könnten LOHC oder Ammoniak als Wasserstoffträger per Schiff importiert werden. Hier gibt 

es entsprechende Transportlösungen. Allerdings müssen für den großskaligen Import sowohl in 

Deutschland als auch im exportierenden Land entsprechende Hafeninfrastrukturen/-terminals aufge-

baut werden, die das Trägermaterial händeln, herstellen oder den Wasserstoff wieder davon separie-

ren. Hier laufen initiale Bestrebungen, aber mit Blick auf ingenieurstechnische Planungszeiten und Ge-

nehmigungsverfahren dürfte eine Umsetzung eher nach 2030 erfolgen. 

Zusammenfassung Lkw 

Lkw bieten derzeit schon die Möglichkeit Wasserstoff zu importieren. Es gibt teils rechtliche Einschrän-

kungen hinsichtlich der Straßenverkehrsordnung (z. B. Tunneldurchfahrten, Gewichtsbeschränkungen, 
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Gefahrguttransporte), aber nichts, was den generellen Transport per Lkw verhindern würde. Die zu 

importierende Menge ist allerdings proportional zu der Anzahl der notwendigen Transporte und kann 

im Falle von komprimiertem Wasserstoff bis zu 2,5 Mio. Fahrten pro Jahr bedeuten, um die Ziele der 

NWS zu erfüllen (vgl. Tabelle 1, Kap. 3.3.2). Zudem steigen mit zunehmender Transportdistanz die Kos-

ten des Transports. Mit Flüssigwasserstoff und Ammoniak ließen sich pro Lkw die größten Kapazitäten 

transportieren. Für diese Transportoptionen stellen die derzeitigen Verflüssigungskapazitäten und Am-

moniakherstellungsanlagen bei einem Zeithorizont 2030 die limitierende Größe dar. 
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4 Erkenntnisse und Handlungsempfehlungen 

In Deutschland herrscht weitgehend Konsens in Politik, Wissenschaft und Wirtschaft, dass die zukünf-

tige Wasserstoffversorgung nicht allein durch nationale Erzeugung gesichert werden kann. Zwar sollen 

laut Nationaler Wasserstoffstrategie der Bundesregierung im Jahr 2030 hierzulande insgesamt 14 TWh 

grüner Wasserstoff erzeugt werden, zur Deckung des prognostizierten Wasserstoffbedarfs von 90 bis 

110 TWh wird dies allerdings bei weitem nicht ausreichen. Es droht eine Versorgungslücke von grünem 

Wasserstoff in Höhe von 76 bis 96 TWh. Große Hoffnungen beruhen daher auf dem Import des grünen 

Energieträgers aus besonders wind- und sonnenreichen Regionen der Welt, in denen Flächennutzungs-

konflikte eine geringere Rolle spielen als im dicht besiedelten Deutschland. Die Beurteilung möglicher 

Partnerländer beschränkt sich häufig jedoch auf die technischen Potenziale und Kosten von erneuer-

baren Energien vor Ort und vernachlässigt dabei die energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen, die 

politischen Ambitionen oder die verfügbaren Transportoptionen. Dadurch besteht die Gefahr einer 

Überschätzung möglicher Importmengen von grünem Wasserstoff. Ziel dieser gemeinsamen Studie 

von Fraunhofer UMSICHT, Institut der deutschen Wirtschaft (IW) und Wuppertal Institut ist es daher 

der Frage nachzugehen, inwieweit bis zum Jahr 2030 tatsächlich umfangreiche Wasserstoffimporte 

realisiert werden können und damit die Versorgungslücke zwischen angestrebten Bedarf und nationa-

ler Erzeugung geschlossen werden kann.  

Im Ergebnis zeigt sich, dass Wasserstoffimporte – auch aus vermeintlich vielversprechenden Regionen 

– nicht per se eine Erfolgsgarantie darstellen. Unter den derzeitigen Voraussetzungen werden die vier 

betrachteten Ländern Marokko, Spanien, Chile und die Niederlande bis zum Jahr 2030 nicht die feh-

lenden H2-Mengen bereitstellen können, die derzeit aus der Nationalen Wasserstoffstrategie resultie-

ren – selbst, wenn diese ausschließlich an Deutschland liefern würden. Grund dafür sind vor allem die 

zu geringen Ausbaudynamiken der erneuerbaren Energien in den jeweiligen Ländern, welche von den 

steigenden Strombedarfen vor Ort zudem kurz- bis mittelfristig weitgehend kompensiert werden. Die 

in den Beispielregionen bis zum Jahr 2030 staatlich anvisierten Elektrolysekapazitäten sind zumeist 

nicht ausreichend, um sowohl die eigene Nachfrage als auch mögliche Exporte vollumfänglich abde-

cken zu können. Einzelne Exportprojekte, insbesondere unter Einbeziehung privater Akteure, sind zwar 

auch mit Blick auf 2030 denkbar, bergen jedoch das Risiko für Reboundeffekte, da die Energiewende 

in den vier betrachteten Ländern weniger weit vorangeschritten ist als in Deutschland. Die vorhande-

nen Transportoptionen sind zudem vor dem zeitlichen Hintergrund nicht schnell genug und in ausrei-

chendem Maße realisierbar und schränken mögliche Projekte in ihrer Umsetzbarkeit ebenfalls ein.  

Für den Import von Wasserstoff stehen mit Pipelines, Schiffen und Lkws prinzipiell mehrere Optionen 

zur Verfügung. Der Transport von Wasserstoff über die Schiene wird in Deutschland derzeit noch nicht 

praktiziert (Milella et al., 2020). Die Analyse der technischen und genehmigungsrechtlichen Rahmen-

bedingungen ergibt jedoch, dass Wasserstoffimporte – trotz technischer Machbarkeit – bis zum Stich-

jahr 2030 unter Berücksichtigung realer Zeitkonstanten mit hoher Wahrscheinlichkeit nur per Lkw zu 

realisieren wären. Dies würde aufgrund der geringen Kapazitäten (etwa 20 tH2) allerdings mit einer er-

heblichen Anzahl an Transportfahrten einhergehen, die den klimafreundlichen Fußabdruck des grünen 

Wasserstoffs schmälern würden, sofern hierfür dieselbetriebene Lkws eingesetzt werden. Da die Er-

richtung von H2-Pipelines und der Aufbau von hinreichenden Schiffstransporten bis zum Jahr 2030 nur 

als „eingeschränkt“ beziehungsweise „unwahrscheinlich“ eingeschätzt wird, legen die Analysen nahe, 

dass zunächst verstärkt auf eine verbrauchsnahe Erzeugung gesetzt werden sollte. 

Trotz der in dieser Studie beschriebenen Einschränkungen in den Exportländern und bei der Transport-

infrastruktur, werden Wasserstoffimporte aufgrund der hierzulande begrenzten Potenziale erneuer-
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barer Energien und der zugleich hohen Nachfrage, insbesondere aus der deutschen Industrie, zukünf-

tig notwendig sein. Hierfür müssen jetzt zügig die richtigen Weichen gestellt und Handlungsbedarfe 

klar adressiert werden (siehe Handlungsempfehlungen). Auch wenn eine Schließung der H2-Versor-

gungslücke bis zum Jahr 2030 nicht zu realisieren sein wird, sind die technischen EE-Potenziale in allen 

vier Ländern nach den Ergebnissen dieser Studie ausreichend hoch, dass sie langfristig bedeutsame 

Mengen grünen Wasserstoffs nach Deutschland liefern können.  

Handlungsempfehlungen 

◼ Die nationale Wasserstofferzeugung kann und muss (wenn auch in ihrer maximalen Höhe 

durch EE-Potenziale begrenzt) besonders in den Anfangsjahren ein Zugpferd für eine gesi-

cherte Wasserstoffversorgung sein. Die Frage der Wasserstoffverfügbarkeit ist dabei auf na-

tionaler Ebene eine Frage der Grünstromverfügbarkeit. Vor allem der Ausbau der Windener-

gie geriet in den letzten Jahren ins Stocken, eine Fortschreibung dieses Trends würde den 

Spielraum zur Wasserstofferzeugung erheblich einschränken. Zudem bestünde die Gefahr, 

dass die grüne H2-Produktion so zu Lasten anderer Sektoren erfolgen würde (Zusätzlichkeit). 

◼ Die Zeitdauer von Genehmigungsverfahren beim Aufbau von (Transport-) Infrastrukturen 

birgt die Gefahr, dass der Transport auch über das Jahr 2030 hinaus ein Ausschlusskriterium 

für große Importmengen bleibt. Ein Blick auf die Erfahrungen bei der Genehmigung von an-

deren Klimaschutztechnologien genügt, um die Beschleunigung von Planungs- und Geneh-

migungsverfahren als Thema „mit allerhöchster Dringlichkeit“ zu bezeichnen – z. B. dauerte 

das Genehmigungsverfahren der neuen Stromtransport-Achse Nord-Süd von Amprion sechs 

Jahre. Trotz diverser Limitierungen bei den Importen sollte der Aufbau von benötigten Inf-

rastrukturen bereits heute über das Jahr 2030 hinausgedacht werden.   

◼ Bilaterale Vereinbarungen und Abkommen können erste Partnerschaften etablieren und ge-

wisse Sicherheiten schaffen. Gleichzeitig verdeutlichen die jüngsten diplomatischen Span-

nungen zwischen Deutschland und Marokko die Gefahr einer zu starken Abhängigkeit von 

einzelnen Partnerländern. Ein diversifiziertes Import-Portfolio und eine frühzeitige Positio-

nierung auf dem (sich noch entwickelnden) globalen Wasserstoffmarkt können dem entge-

genwirken. Hier kann sich Deutschland sowohl national als auch im Rahmen der EU-Zusam-

menarbeit noch stärker an vielversprechenden Standorten engagieren.  

◼ Importpotenziale für grünen Wasserstoff sollten einer umfassenden und multikriteriellen 

Bewertung unterzogen werden und sich nicht auf hohe EE-Potenziale und Kostenvorteile 

beschränken. Der Stand der Energiewende vor Ort, Exportambitionen der Länder und mög-

liche Engpässe bei den Transportinfrastrukturen sollten dabei nicht außer Acht gelassen 

werden. Etwaige Konkurrenzsituationen mit anderen Importländern sollten zudem berück-

sichtigt werden, da sich diese auf die Wasserstoffverfügbarkeit und -kosten auswirken kön-

nen.  

◼ Weltweit anerkannte Standards und Zertifizierungen für grünen Wasserstoff ermöglichen 

Transparenz und Anrechenbarkeit. Die EU kann hier als einer der zukünftigen globalen 

Wasserstoffakteure vorangehen und sich frühzeitig für klare Rahmenbedingungen einset-

zen.  
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Anhang 

Methodik – Kapitel 2 

Die im Rahmen dieser Arbeit untersuchten Länder werden nach unterschiedlichen Auswertungskrite-

rien analysiert und bewertet und die Ergebnisse in Form eines Kuchendiagramms zusammengefasst. 

Diese Art der Darstellung dient dem direkten Vergleich der untersuchten Länder und stellt deren Vor- 

und Nachteile gebündelt dar. Die Bewertungsskala reicht von 1 (schlecht) bis 10 (sehr gut), wobei die 

Werte 1 – 3 farblich „Rot“, die Werte 4 – 6 farblich „Gelb“ und die Werte 7 - 10 farblich „Grün“ zugeteilt 

sind. Die „Ampel”-Darstellung dient der besseren Orientierung und Vergleichbarkeit. 

Die folgenden Auswertungskriterien sind so gewählt, dass sie zum einen relevante Aspekte für den 

Export von Wasserstoff abdecken und zum anderen immer noch einen guten Überblick und Vergleich 

untereinander zulassen: 

1. H2-Strategie, 

2. H2-Bereitstellungskosten, 

3. H2-Exportpotenzial, 

4. EE-Stromerzeugungspotenzial, 

5. EE-Ausbaudynamik, 

6. Nachhaltigkeit Energie 2030. 

Die Bewertungsfaktoren unterscheiden sich zwischen den Auswertungskriterien und sind in Tabelle 4 

dargestellt. Eine höhere Punktzahl entspricht stets einer besseren Bewertung.  

Tabelle 4: Bewertungsschema der SWOT-Analyse 

Kriterium 1-3 4-6 7-10 Ausprägungen 

H2-Strategie 
Keine, Ankündigung, 

noch in Arbeit 

Vorhanden 

(Ambitionsni-

veau) 

Vorhanden plus 

Exportziele (Am-

bitionsniveau) 

Art und Ambitions-

grad der Strategie 

H2-Bereitstellungs- 

kosten 

leicht besser / ver-

gleichbar, hohe 

Bandbreiten 

deutlich besser, 

Bandbreiten 

(+/-) 

erheblich besser, 

Bandbreiten (+/-) 
Höhe und Bandbreite 

H2-Exportpotential 

keine bis geringe re-

siduale Menge, 

schlechte Infra 

moderate 

Menge (weni-

ger als DE-ei-

gen), Infra (+/-) 

hohe Menge, 

mehr als DE-ei-

gen), Infra (+/-) 

Residuale H2-Menge 

2030 (Ref. DE), Zubau-

potenziale, Infrastruk-

turen (Strom und Ha-

fen) 

EE-Strompotential gering, PV-lastig moderat 
hoch, hybride 

anlagen 

Höhe (Ref. Eigenbe-

darf), Art (PV- oder 

Wind-lastig) 

EE-Ausbaudynamik 
Trend für nötigen Zu-

bau zu gering 

Trend für nöti-

gen Zubau aus-

reichend 

Trend übertrifft 

Zielsetzung 

Trends in MW/a 

(oder %) und Zubau-

rate 

Nachhaltigkeit Energie 

2030 

< 30 %, hoher fossi-

ler Anteil 
≤ 65 % 

> 65 % (70, 80, 

90...) 

EE-Anteile/-Ziele 2030 

(Strom) 
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Im Fall des Kriteriums H2-Strategie bestimmt die Art und der Ambitionsgrad der H2-Strategie eines 

Landes die Ausprägung der Bewertung. Somit werden einem Land 1 – 3 Punkte zugeteilt, wenn es noch 

keine H2-Strategie veröffentlicht hat. Innerhalb des Intervalls wird dahingehend unterschieden, ob das 

betrachtete Land eine H2-Strategie angekündigt hat (3 Punkte) oder noch nicht (1 Punkt).  4 – 6 Punkte 

werden einem Land zugesprochen, wenn zwar eine H2-Strategie vorhanden ist, diese jedoch nur ein 

geringes Ambitionsniveau aufweist. Eine Bewertung von 7 – 10 Punkten wird einem Land gegeben, 

welches eine ambitionierte H2-Strategie veröffentlicht hat. Beinhaltet die H2-Strategie neben hohem 

Ambitionsniveau Angaben zu möglichen Exportzielen, ist dies für den Untersuchungskontext von wich-

tiger Bedeutung und wird demnach mit 10 Punkten honoriert. 

In Bezug auf das zweite Untersuchungskriterium H2-Bereitstellungskosten wird für die Beurteilung die 

Höhe und die Bandbreite der H2-Bereitstellungskosten betrachtet. Die Bewertung wird mit sinkenden 

H2-Bereitstellungskosten und geringer werdenden Bandbreiten höher eingestuft, da dies für potenzi-

elle Importländer (wie Deutschland) von Vorteil ist. 

Das H2-Exportpotenzial der Länder hängt vor allem von der möglichen residualen grünen H2-Produkti-

onsmenge im Jahr 2030 ab. Dazu wird das prognostizierte Strombilanzsaldo aus Erzeugung und Nach-

frage unter Berücksichtigung des EE-Anteils herangezogen. Im Fall von „Überschüssen“ stellt die dar-

aus darstellbare H2-Produktionsmenge im Vergleich zur angestrebten heimischen Produktion (14 TWh 

H2) den Indikator dar. Zusätzlich wird bei diesem Untersuchungskriterium die H2-Infrastruktur für einen 

Export für die Bewertung im Sinne von Auf- oder Abschlägen mitbewertet. Eine nicht vorhandene oder 

gering ausgebaute H2-Infrastruktur sorgt für eine jeweils schlechtere Beurteilung und umgekehrt.  

Auch das EE-Strompotenzial ist für die Erzeugung von grünem Wasserstoff im Jahr 2030 und damit für 

den potenziellen Export nach Deutschland ein wichtiger Faktor. Die Bewertung dieses Auswertungs-

kriteriums erfolgt anhand der Informationen über die Höhe des potenziell verfügbaren EE-Stromanteils 

im Vergleich zu dem Eigenbedarf des betrachteten Landes im Jahr 2030. Die Art der EE-Erzeugung wird 

hierbei auch berücksichtigt. So werden hybride Anlagenpotenziale aufgrund der höheren Volllaststun-

den besser bewertet als reine PV- oder Windpotenziale in einem Land. 

Zur Beurteilung der EE-Ausbaudynamik wird der vergangene Trend (2014 – 2018) des EE-Ausbaus mit 

dem angestrebten Ausbauziel im Jahr 2030 verglichen. Übertrifft der Trend die Zielsetzung, erhält das 

jeweilige Land eine gute Bewertung (7 – 10 Punkte). Deutet der Trend auf eine Erreichung des Ausbau-

ziels hin, so wird eine mittlere Bewertung (4 – 6 Punkte) vergeben. Lässt der Trend des vergangenen 

EE-Ausbaus darauf schließen, dass die Ziele voraussichtlich nicht eingehalten werden können, erhält 

das jeweilige Land nur eine geringe Bewertung (1 – 3 Punkte). Der Vergleich der absoluten EE-Ausbau-

zahlen der Länder bei Fortführung des jeweiligen Trends dient einer trennscharfen Unterscheidung für 

den Fall, dass verschiedene Länder ihre EE-Ausbauziele nicht erreichen werden. In diesem Fall werden 

hohe EE-Ausbauzahlen als positiv bewertet und erhalten einen besseren (höheren) Wert. 

Das letzte Auswertungskriterium Nachhaltigkeit Energie 2030 stellt dar, wie hoch der EE-Anteil im Jahr 

2030 voraussichtlich sein wird. Ein größerer EE-Anteil an der Gesamtstromerzeugung führt dazu, dass 

mehr grüner Wasserstoff erzeugt werden kann – bei einem sehr hohen EE-Anteil könnte dann quasi 

sogar direkt der Strommix für grünen Wasserstoff verwendet werden. Folglich bedeutet ein steigender 

EE-Anteil eine bessere Bewertung. EE-Anteile an der Gesamtstromerzeugung unter 30 Prozent werden 

mit 1 – 3 Punkten benotet. Länder mit einem EE-Anteil bis einschließlich 65 Prozent, werden mit 4 – 6 

Punkten bewertet. Alle Länder mit höheren EE-Anteilen erhalten 7 – 10 Punkte. Die Grenze von 65 

Prozent wurde anhand des EE-Anteils im Strommix der Bundesregierung gewählt, sodass alle Länder 

mit höheren EE-Anteil leicht erkennbar mit der Farbe „Grün“ farblich gekennzeichnet werden.  
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Methodik – Kapitel 3 

Erdgasabsatz Deutschland 2020 

◼ Der Erdgasabsatz in Deutschland belief sich im Jahr 2020 nach BDEW (2020) auf 956 Tera-

wattstunden (TWh), wobei ca. 95 Prozent des Erdgases aus dem Ausland importiert wurden. 

◼ Benötigte Importe zur Deckung des Gesamtbedarfs abzgl. heimischer Erzeugung: 76 – 96 

TWh/a. 

Wasserstoffbedarfsprognosen für Deutschland 2030 

◼ 100 (± 10) TWh/a Gesamtbedarf (BMWi, 2020a) (NWS) 

◼ 78 TWh/a (74 – 138 TWh/a) Gesamtbedarf (Smolinka et al., 2018) (IndWEDe, NOW) 

◼ 4 – 20 TWh/a „grüner“ Wasserstoff (Hebling et al., 2019) (Fraunhofer-Wasserstoffroadmap 

2019) 

Bedarfsprognose EU 2030 

◼ 10 Mt/a „grüner“ Wasserstoff = 330 TWh/a (Küper, 2021) (EU-Wasserstoffstrategie) 

Weltweite Wasserstoffproduktion derzeit zum Vergleich (Prognos, Öko-Institut, Wuppertal-Institut, 

2021) (IEA, 2019) 

◼ 70 Mt/a (2.300 TWh/a) aus fossilen (Energie-)Quellen (Kohle, Erdgas) 48 Mt/a (1.600 TWh/a) 

als Nebenprodukt 

Tabelle 5: Umrechnungsmöglichkeiten Wasserstoff – 1 

Heizwert Hi 3,00 kWh/Nm³ 10,8 MJ/Nm³ 
 33,33 kWh/kg 120,0 MJ/kg 

   

1 Mio. tH2 /a entspricht 33,3 TWh/a 120 PJ/a 

 11 · 109 Nm³H2 120 PJ 

 1 TWh 3,6 PJ 

 0,278 TWh 1 PJ 

 0,333 · 109 Nm³H2 3,6 PJ 

Anmerkungen: Mega (M) = 106 / Milliarde (Mrd.) = 109 /Tera (T) = 1012 /Peta (P) = 1015; N: Normbedingungen 
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Umrechnungsmöglichkeiten Wasserstoff 

Tabelle 6: Umrechnungsmöglichkeiten Wasserstoff – 2 

m³ Gas  
(15 °C, 0,1 MPa) 

L flüssig  
(20,38 K, 0,1013 MPa) 

kg flüssig  
(20,38 K, 0,1013 MPa) 

1 1,188 0,0844 

0,8418 1 0,0708 

11,89 14,124 1 

 

Tabelle 7: Umrechnungsmöglichkeiten Wasserstoff – 3 

Zustandsform Temperatur Druck Dichte 

Gasförmig 

273,15 K 0,1013 MPa Ca. 0,09 kg/m³ 

273,15 K 1 MPa Ca. 0,9 kg/m³ 

273,15 K 5 MPa Ca. 4,3 kg/m³ 

273,15 K 10 MPa Ca. 8,3 kg/m³ 

298,15 K 20 MPa Ca. 14 kg/m³ 

298,15 K 35 MPa Ca. 24 kg/m³ 

273,15 K 50 MPa Ca. 33 kg/m³ 

298,15 K 70 MPa Ca. 40 kg/m³ 

Flüssig 20 K 0,1013 MPa Ca. 71 kg/m³ 

 

5 kg-Beispiel 

Tabelle 8: Umrechnungsmöglichkeiten Wasserstoff – Beispiel 

 Temperatur Druck Volumen Umrechnungen 

5 kg H2 (Gas) bei 

273,15 K 0,1013 MPa Ca. 56 000 L 
ca. 66,5 L  

(flüssig bei 20 K, 0,1013 MPa) 

298,15 K 20 MPa Ca. 360 L  

298,15 K 35 MPa Ca. 210 L  

298,15 K 70 MPa Ca. 120 L  

5 kg H2 (Flüssig) bei 20 K 0,1013 MPa Ca. 71 L 
ca. 60 m³  

(Gas bei 15 °C, 0,1 MPa) 
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