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Stimmen Sie zu, dass Wasserstoff langfristig eine nachhaltige, sichere und kosteneffi-
ziente Langzeitspeicher-Technologie ist, die den Kraftwerkspark dekarbonisieren kann? 

Wasserstoff kann hier Teil der Lösung sein, ist aber sicher nicht die naheliegendste. 

Fokus bei Wasserstoff muss zunächst die Emissionsreduktion der bestehenden Wasserstoff-
produktion sein. Die derzeit global knapp 100 Mt Wasserstoff werden zu 99% fossil und ohne 
CCS erzeugt und haben somit eine Emissionsbilanz von deutlich über 1 Gt CO2. Eine falsch 
aufgestellte Wasserstoffstrategie, welche nicht zugleich den schnellen Phase-Out dieser 
hochemittierenden Prozesse im Fokus hat, kann aus Klimasicht leicht mehr schaden als nutzen. 

Zur Verwendung von Wasserstoff für Langzeitenergiespeicherung und besonders auf thermi-
sche Wasserstoffkraftwerke sei u.a. auf die „Hydrogen Ladder” von Michael Liebreich verwie-
sen. Dort wird deutlich, dass beide Optionen eine deutlich geringere Effizienz und einen deut-
lich geringeren Klimanutzen aufweisen als andere Möglichkeiten des Wasserstoffeinsatzes. 

Die Liste des BMWK der möglichen Langzeitspeichertechnologien ist zudem ausgesprochen 
unvollständig und eignet sich insofern nicht als Argumentationsgrundlage für die Priorisie-
rung von Wasserstoff in diesem Bereich. Das Potenzial von sich dynamisch entwickelnden 
Batteriespeichertechnologien wird hier unterschätzt; Redox-Flow-Systeme werden gar nicht 
betrachtet, ebensowenig Druckspeicher, die Liste ließe sich fortsetzen. Ein wesentlich techno-
logieoffenerer Ansatz wäre hier zielführender. 

Thermische Kraftwerke erscheinen als technologische Sackgasse. Stationäre H2-Brennstoff-
zellen werden aber auch nicht mit betrachtet. Die H2-Kosten werden noch länger hoch bleiben, 
H2-Verstromung bleibt teuer.

Teilen Sie die Ansicht, dass die Förderung auf die in der nationalen Wasserstoffstrategie 
genannten Wasserstofffarben beschränkt werden sollte? 

Eine Berücksichtigung von grün, blau, türkis und orange erscheint sinnvoll. Ausschlaggebend 
sollte hier die Emissionsbilanz einer vollständigen LCA sein, nicht die „Farbenlehre”. Der CO2-
Schwellenwert für den H2-Einsatz sollte hinsichtlich der Umwandlung verfügbarer Energie-
menge deutlich unter der Emissionsbilanz von Erdgas liegen und von dort weiter abgesenkt 
werden. Hierzu auch: https://de.bellona.org/2024/05/17/iso-standard-wasserstoff/

Unklar bleibt, wie mit mittel Nuklearenergie erzeugtem H2 umzugehen ist. Ein reines Ausschlie-
ßen erscheint zunächst nicht zielführend, zumal H2-Pipelines z. B. durch Frankreich hindurch 
ohnehin (sofern die Kompressoren elektrisch betreiben werden) auch nukleare Anteile im 
Energiebedarf haben werden. Hier wird zumindest die Definition eines Grenzwerts erforderlich 
sein.

Wie bewerten Sie diese Einschätzung des BMWK bezüglich der Methodik und Schätzung 
der Subventionen pro vermiedener Tonne Emissionen in CO2-Äquivalenten? Haben Sie 
Verbesserungsvorschläge zur Methodik?

Wir erachten die vom BMWK skizzierten Pfade und Emissionseinsparungen als hoch spekulativ. 

Disclaimer: In diesem Dokument sind ausschließlich die Fragen, die wir im 
Rahmen des Konsultationsverfahrens des Bundesministeriums für Wirt-
schaft und Klimaschutz (BMWK) zum Dokument „Neue Ausschreibungen 
für wasserstofffähige Gaskraftwerke und Langzeitspeicher für Strom“ be-
antwortet haben, samt unserer dazugehörigen Antworten aufgeführt. 

https://www.liebreich.com/hydrogen-ladder-version-5-0/
https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Downloads/Energie/kraftwerkssicherheitsgesetz-wasserstofffaehige-gaskraftwerke.pdf?__blob=publicationFile&v=6
https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Downloads/Energie/kraftwerkssicherheitsgesetz-wasserstofffaehige-gaskraftwerke.pdf?__blob=publicationFile&v=6
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Ausschlaggebend wird die Erzeugung des Wasserstoffs sein und, ob die hierfür eingesetzten 
EE-Kapazitäten tatsächlich additional sind oder, ob diese ansonsten andere, für den Klima-
schutz wirksame Anwendung gefunden hätten.

Wie bewerten Sie die unter Abschnitt B. „Ausschreibung und Förderungsdesign“ skiz-
zierte Ausgestaltung bzw. die Ausgestaltungsoptionen der Fördermaßnahmen? 

Die drei Stränge (neue H2-Kraftwerke/Umrüstung auf H2/Langzeitstromspeicher) erscheinen 
konservativ und technologisch eng geführt auf thermische Kraftwerke ausgerichtet. Dies wirkt 
aus der Zeit gefallen, größere technologische Offenheit wäre angebracht. 

Die Langzeitstromspeicher sind unspezifiziert. Entscheidend wäre es hier, die Speicherkapazi-
tät mit anzugeben, nicht lediglich die abrufbare Leistung. Dieser Förderbereich sollte vergrö-
ßert werden, ca. Faktor 10. 

Anstatt einer Ausschreibung für thermische Kraftwerke sollte generell offener beschrieben 
werden, was geleistet werden soll hinsichtlich der Netzstabilisierung und Elektrizitätsbereit-
stellung. 

Die „Sprinterkraftwerke” sollten mindestens offen für andere Konzepte wie z. B. stationäre 
Brennstoffzellen sein. 

Die acht Jahre des möglichen Erdgasbetriebs eines neu gebauten oder eines eigentlich schon 
umgerüsteten thermischen Kraftwerks ohne vorgeschriebene Emissionsminderung sind ein 
falscher Ansatz. Entweder muss diese Zeit (in welcher die Kraftwerke aufgrund des wohl noch 
nicht hinreichend ausgebauten Stromnetzes und für erforderlichen Redispatch voraussichtlich 
sehr viel mehr Stunden als die beschriebenen 800 Vollaststunden laufen werden) stark ver-
kürzt werden, z. B. auf max. zwei Jahre. Alterativ, kann als zweiter Pfad angeboten werden, dass 
die Zeit auf z. B. 15 Jahre gestreckt werden kann, ab Stunde eins aber CCS eingesetzt werden 
muss, mit nach einer Anlauffrist mindestens 90% Abscheidungsrate. 

Es ist nicht einsichtig, weshalb die acht Jahre Übergangszeit bei den ungeminderten Kraft-
werken angesetzt sind; ein festes Umstellungsdatum unabhängig vom Zeitpunkt des Projekt-
beginns wäre zu prüfen. 

Nach derzeitigen Vorgaben (sechs Jahre Frist, plus Bewilligungszeit, plus acht Jahre anschlie-
ßender Übergang, d.h. bis zu 15 Jahre) resultiert in einem geforderten H2-Betrieb zwischen 
2040 und 2042 – zu diesem Zeitpunkt sollten auch schon durch den ETS & die nicht mehr ver-
fügbaren Zertifikate fossile thermische Kraftwerke vollständig aus dem Markt gedrängt sein. 

Unklar ist die beschriebene Möglichkeit des Einsatzes „anderer nachhaltiger Brennstoffe” ohne, 
dass diese spezifiziert werden. Da H2-Derivate ohne weitere Begründung ausgeschlossen 
werden (damit werden keine schiffsbasierten Wasserstoff-Importe für die Kraftwerke zur Ver-
fügung stehen, da hier kein H2, sondern Derivate transportiert werden), dürften hier biogenen 
Brennstoffe gemeint sein. Die Emissionsbilanz, die Nachhaltigkeit und auch die verfügbare 
Menge von Biomethan und anderen derartigen Brennstoffen ist allerdings höchst unklar und 
muss hier explizit aufgeführt werden. 

Die Erwähnung von CCS als „quick fix” bei Nichteinhaltung anderer Vorgaben ist absurd. Keine 
Abscheideanlage wird für den zwei-drei-jährigen Betrieb aufgebaut. Zumal hier ähnliche Her-
ausforderungen bzgl. Infrastruktur bestehen wie beim H2-Netz.

Die regionale Verteilung der Kraftwerke wird den Bedarf an Redispatch durch mangelnde Netz-
kapazitäten nicht lösen, wenn der Wind z. B. an der Küste weht. Dann werden diese Kraftwerke 
für den Redispatch laufen. Netzausbau muss also Priorität haben. 
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Die geforderten 200 Stunden Mindestlaufzeit im Jahr erscheinen willkürlich. Dies könnte auf 
eine Stunde reduziert werden. Erfahrungssammlung scheint ein fragwürdiges Argument zu 
sein. Wenn kein Strombedarf von H2 da ist, sollte er auch nicht verbrannt werden.

Teilen Sie die Einschätzung des BMWK, dass die dargestellten zwei Anlagentypen (was-
serstofffähige Gaskraftwerke und Sprinter) in zwei unterschiedlichen Verfahren ausge-
schrieben werden sollten? 

Hier sollte ein stärker technologieoffener Ansatz verfolgt werden, so dass ein relevanter Anteil 
eben nicht auf thermische Kraftwerke festgelegt ist. 

Kombinationen aus EE-Anlagen plus Speicher sollten hier gleichberechtigt berücksichtigt 
werden, und anstelle von thermischen Kraftwerken sollten Brennstoffzellensysteme und Re-
dox-Flow-Systeme stärker berücksichtigt werden. 

Sprinter als „H2-now” mit definiertem Startdatum anstatt spekulativen „H2-ready” sind als sepa-
rate Säule durchaus sinnvoll. 

Es besteht aber die realistische Gefahr, dass die „H2-ready”-Kraftwerke deutlich verzögert 
und/oder mit viel höheren resultierenden Emissionen in Betrieb gehen werden, und sich als 
Subventionsprogramm für fossiles Gas herausstellen. Entweder weil grüner H2 nicht in hin-
reichendem Umfang verfügbar sein wird und deswegen viel blauer H2 eingesetzt wird, oder 
weil der Starttermin mangels Verfügbarkeit weiter verschoben wird und stattdessen weiter 
emissionsungemindert fossiles Gas verbrannt wird. 

Ein weiterer unbeachteter Kritikpunkt ist, dass eine durch die Subventionen entstehende 
stärkere Abhängigkeit von fossilem Gas in den kommenden 10-15 Jahren zu größere Erdgas-
importen aus potenziell problematischen Weltregionen führen könnte. Es ist KEIN Beitrag 
zur Versorgungssicherheit, die Abhängigkeit von einem Brennstoff zu erhöhen, der eines der 
Haupt-Exportgüter von Russland und Iran ist bzw. zu werden verspricht. 

Diese thermischen Kraftwerke sollten dementsprechend so stark wie irgend möglich vermie-
den werden.

Stimmen Sie zu, dass die gewählte Aufteilung der Ausschreibungsmengen für wasser-
stofffähige Gaskraftwerke, für Sprinterkraftwerke und für Langzeitstromspeicher eine 
möglichst kostengünstige Dekarbonisierung des Kraftwerksparks erlaubt? 

Eine Aufteilung erscheint sinnvoll, die Kategorisierung und die Mengengewichtung erscheint 
ungünstig. 

Eine Säule für „H2-now”, die dabei aber die Technologie offen lässt (Gasturbine oder Brenn-
stoffzelle, …) dient zur Technologieerprobung und könnte über mehrere Angebotsrunden suk-
zessive erweitert werden, sofern erste Projekte vielversprechend erscheinen. 

Die Verstromung von H2 und besonders von grünem H2 wird aber eine ausgesprochen teure 
Option bleiben, und die Kosten der Dekarbonisierung stark erhöhen. 

Anstatt der Säule der fossilen thermischen Kraftwerke sollte ein offener Ansatz für stark emis-
sionsgeminderte Kraftwerke unterschiedlicher Technologie gewählt werden. CCS-Kraftwerke 
mit aufzunehmen wäre konsequenter und ehrlicher, als dies implizit durch blauen Wasserstoff 
(und infolgedessen deutlich geringerer Energieeffizienz und damit höherer fossiler Extraktion) 
durchzuführen. Die erhöhten Wasserstoffbedarfe werden aufgrund der limitierten Verfügbar-
keiten von grünem H2 und von norwegischem Erdgas aber genau dazu führen - zu erhöhtem 
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Einsatz von blauem Wasserstoff aus besonders klimaschädlichem LNG. In dieser Säule sollten 
Kombinationen aus EE-Erzeugung und Speichern bevorzugt aufgenommen und gefördert 
werden. Das Gesamtvolumen dieser Säule sollte zunächst möglichst gering ausfallen. 

Die dritte Säule der Langzeitstromspeicher sollte deutlich vergrößert werden, z. B. um einen 
Faktor 10. Entscheidend ist hier aber neben der verlangten elektrischen Leistung die Speicher-
kapazität, die im Dokument nicht ausgeführt wird.

Wie bewerten Sie die unter Abschnitt B. skizzierte Ausgestaltung der Maßnahmen in Hin-
blick auf die Parameter des Verfahrens zur Bewilligung der Beihilfen und auf die Ermög-
lichung von Wettbewerb zwischen verschiedenen Arten von Beihilfeempfängern?

Hinsichtlich der nicht günstig passenden Technologieeinschränkung, siehe vorherige Antwor-
ten. Bezüglich des Wettbewerbseffekts der Ausschreibung zwischen verschiedenen Akteuren 
gleicher Technologie besteht keine Erkenntnis. 

Wie schätzen Sie das Risiko von Wettbewerbsverzerrungen auf den Strommärkten durch 
die gezielte Förderung neuer Kraftwerke ein?

Dies wird primär als problematisch gesehen bzgl. der Konkurrenz von geförderten und nicht 
geförderten nicht-fossilen Technologien (hier wird „picking winners“ betrieben wozu der Staat 
nicht immer gut aufgestellt ist, und H2-Einsatz gepusht, obwohl Grund zur Annahme besteht, 
dass durchaus auch andere Technologien hier sinnvoll eingesetzt werden können). 

Siehe u.a.: https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/presseinformationen/2024/
photovoltaik-mit-batteriespeicher-guenstiger-als-konventionelle-kraftwerke.html

Unklar wird auch der Effekt auf den Stromhandel mit umgebenden Ländern sein und, ob die 
Kostenvergleiche innerhalb Deutschlands allein ausschlaggebend und relevant sind oder hier 
breiter betrachtet werden müssten.

Gibt es aus Ihrer Sicht Gründe, gezielt neue Anlagen zu fördern?

Der Staat sollte als Ermöglicher von Investitionen auftreten und dort das Risiko minimieren, wo 
schnell umfassende Investitionen erforderlich sind. Hierzu ist aber nicht unbedingt stets eine 
umfassenden direkte Förderung erforderlich, sondern die Absicherung des Risikos, dass z. B. 
Kosten von Betriebsmitteln stark ansteigen, der ETS-Preis zu nieder bleibt oder Infrastrukturen 
nicht rechtzeitig verfügbar sind. In dieser Hinsicht können u.a. CCfDs einen relevanten Beitrag 
leisten. Reine CAPEX-Förderung dagegen erschient kritisch. 

Wie beurteilen Sie die vorgegebenen förderfähigen Vollbenutzungsstunden in beiden 
Maßnahmen (wasserstofffähige Gaskraftwerke und Wasserstoffsprinterkraftwerke)?

Die geforderte Minimalzahl sollte von 200 auf 1 abgesenkt werden. Die Maximalzahl von 800 
ist spekulativ und sollte regelmäßig überprüft werden. Besser wäre ein dynamischer Mechanis-
mus. Sofern Redispatch oder Dunkelflauten wider Erwarten höhere Vollaststunden erforderlich 
machen, sollten diese abgebildet werden können. 

https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/presseinformationen/2024/photovoltaik-mit-batteriespeicher-guenstiger-als-konventionelle-kraftwerke.html
https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/presseinformationen/2024/photovoltaik-mit-batteriespeicher-guenstiger-als-konventionelle-kraftwerke.html
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Für wasserstofffähige Gaskraftwerke ist die Übertragbarkeit nicht abgerufener förder-
fähiger Brennstoffmengen bzw. Vollbenutzungsstunden über den vierjährigen Förderzeit-
raum der Betriebskostenförderung hinaus begrenzt. Ist das aus Ihrer Sicht eine unter 
Anreizgesichtspunkten in Bezug auf die Nutzung der Brennstoffmengen bzw. Volllast-
stunden sinnvolle Lösung?

Dies sollte begrenzt bleiben, muss aber an die ggf. dynamisch anzupassende Maximalzahl 
der Volllaststunden angepasst werden können. Unklar bleibt hier, welche anderen Brennstoffe 
überhaupt mit berücksichtigt werden sollen. Hier bleibt das Papier vage. 

Wie beurteilen Sie die Beschränkung auf 100% Wasserstoffbetrieb? Halten Sie eine 2% 
Verunreinigungsregel für angemessen?

Sofern tatsächlich andere nachhaltige Brennstoffe, wie z. B. Biogas (sofern tatsächlich nach-
haltig produziert und nicht für die stoffliche Nutzung erforderlich) ebenfalls verfügbar sind, 
sollte eine Kombination möglich bleiben. Die Verunreinigung als technische Frage wird hier 
offengelassen. 

Wie beurteilen Sie den Umstand, dass nach dem verpflichtenden Umstiegsdatum neben 
dem Wasserstoffbetrieb kein bivalenter Betrieb mit Erdgas ermöglicht wird?

Zustimmung. Wobei ein alternativer Pfad wie in einer der vorherigen Antworten zu prüfen sein 
sollte (anstatt Umstellung nach spätestens acht Jahren, entweder Umstellung schon nach zwei 
Jahren, oder längere Zeit, z. B. 15 Jahre, dann aber CCS-Verpflichtung ab Umstellung).

Wie beurteilen sie die Vorgabe einer 90% Abscheidungsquote bei Anwendung von CCS 
falls der Umstieg auf Wasserstoff nicht möglich ist? 

Die Formulierung ist unsinnig, da CCS selbst einen langen Vorlauf erfordert, zum Aufbau der 
Capture-Unit und für die Infrastruktur. Dementsprechend muss dies von vornherein eingeplant 
werden – daher der Vorschlag hier zwei Pfade anzubieten, entweder deutlich schnellere Um-
stellung schon nach z. B. zwei Jahren nach Modernisierung bzw. nach Neubau (so dass nur 
möglichst kurz klimaschädlich der „unabated” Betrieb besteht), oder alternativ Einsatz von CCS 
ab Beginn, dafür aber deutlich längere Umstellungszeiten, z. B. 15 Jahre (Zahl ist mit möglichen 
Betreibern zu diskutieren). Ein Nachrüsten mit CCS ist wesentlich teurer und weniger realis-
tisch als ein Einplanen und Aufbauen von Beginn an. 

Dringend zu vermeiden ist illusorisches „CCS-ready”, wenn schon muss „CCS-now” verlangt 
werden. Anderenfalls bleibt dies lediglich als leeres Versprechen bestehen um einen Ausweg 
offen zu lassen.

Welcher durchschnittliche Wirkungsgrad sollte Ihrer Meinung nach im Rahmen des Con-
tracts for Difference für die Berechnung der zu fördernden Brennstoffmenge angenommen 
werden?
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Bitte begründen Sie Ihre Auswahl.

Der Wirkungsgrad bei thermischen Anlagen sollte stets die Wärmenutzung im Sinne von KWK 
mit einschließen. Alles andere ist Verschwendung. 

Wie sehen Sie die pauschale Finanzierung einer festen Brennstoffmenge?

Sofern diese nur im Bedarfsfall gefördert wird und kontinuierlich der Benchmark angepasst 
wird – Zustimmung. 

Zu den Ausschreibungen für wasserstofffähige Gaskraftwerke sollen nur solche Projekte 
zugelassen werden, die sich in räumlicher Nähe zum Wasserstoff-Kernnetz befinden. Mit 
welcher maximalen Entfernung (Luftlinie in km) sollte diese „räumliche Nähe“ aus Ihrer 
Sicht definiert werden und weshalb?

Begründen Sie bitte Ihre Auswahl. 

Sofern die Stichleitung vom Betreiber finanziert wird und die rechtzeitige Fertigstellung der 
Leitung plausibel gemacht werden kann und im Risiko des Betreiber ist, sollte die Entfernung 
keine Rolle für die Regulatorik spielen, sondern dem Risiko bzw. der Einschätzung des Betrei-
bers überlassen bleiben. 

In den Ausschreibungen für umrüstbare Wasserstoffkraftwerke wurde ein Bonusmodell 
für die regionale Steuerung der Kraftwerke vorgeschlagen. Ist dieses Modell aus Ihrer 
Sicht geeignet?

Die dürfte helfen, das Netz zu entlasten, allerdings bleibt der hohe Handlungsdruck zur Netz-
ertüchtigung bestehen. Ansonsten werden auch in Süddeutschland stehende Kraftwerke 
lediglich Redispatch leisten. 

Sehen Sie Alternativen zur regionalen Differenzierung, wo ein Kraftwerksbau möglichst 
systemdienlich ist anstelle der gewählten Aufteilung nach Ländern?

a. 	 Wenn ja, welche?

b.	 	 Ist die Aufteilung ein Drittel vs. zwei Drittel zwischen netztechnischem Norden und Süden 	
	 angemessen?

c. 	 Wie bewerten Sie die Einteilung der Bundesländer für den „netztechnischen Süden“?

Dies erscheint wie ein Behelfskonstrukt, welches notwendig ist. Konsistenter wären Strom-
preiszonen oder ein nodales System (beides aber derzeit nicht in Reichweite). 

Fehlinvestitionen in fossile Kraftwerke und Situationen, in denen die ausgeschriebenen 
Anlagen zum Zeitpunkt des Brennstoffwechsels nicht ans Netz gehen können, weil das 
Wasserstoffnetz im netztechnischen Süden nicht ausreichen ausgebaut ist, sollten ver-
mieden werden. 

a. 	 Wie beurteilen Sie in diesem Zusammenhang eine Nichtanwendung des Südbonus für 	     	
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	 den Fall, dass bestimmte Meilensteinen des Wasserstoffnetzausbaus zum Zeitpunkt der 	 	
	 Ausschreibungen nicht erfüllt sind?

b. 	 Welche konkreten Meilensteine würden Sie für notwendig erachten?

Gerade u.a. aus diesem Grund heraus sollte das auf H2-Kraftwerke festgelegte Ausschreibevo-
lumen deutlich reduziert werden und breiter technologieoffen ausgeschrieben werden. Dann 
könnte der Südbonus beibehalten werden, dort kämen aber ggf. andere Konzepte zuerst zur 
Anwendung (z. B. Freiflächen-PV/Agri-PV plus Stromspeicher). Siehe u.a.: https://www.ise.
fraunhofer.de/de/presse-und-medien/presseinformationen/2024/photovoltaik-mit-batterie-
speicher-guenstiger-als-konventionelle-kraftwerke.html

Was ist in der Regel die größte Investition, die bei einem neuen Gaskraftwerk getätigt 
wird? In welchem Verhältnis stehen die Investitionskosten in ein neues Gaskraftwerk zu 
den Kosten für die Umrüstung eines solchen neuen Gaskraftwerks zu einem wasserstoff-
fähigen Gaskraftwerk?

Neben der Umrüstung auf H2 sollten auch die Kosten für eine Umrüstung auf CCS vs. eines 
Neubaus eines solchen Kraftwerks mit erhoben werden. Auch hier sind erhebliche Kosten an-
zunehmen und diese explizit zu machen, würde der Einschätzung helfen und Scheinlösungen 
vermeiden. 

Inwieweit sind aus Ihrer Sicht die auszuschreibenden Gesamtkapazitäten für neue Kraft-
werke als erster Schritt auf dem Weg zur Dekarbonisierung des Kraftwerkparks notwen-
dig? 

Die Wasserstoffkraftwerke werden als problematischer Schritt angesehen, da hier ein techno-
logischer Pfad eingeloggt werden soll, welcher aber schon jetzt als von der Zeit überholt wirkt. 
Stromspeicher verschiedener Art dürften zeitnah zunehmend attraktiv werden. Der Umweg 
über thermische Prozesse sollte möglichst vermieden werden. 

Neben den bestehenden Ansätzen fehlt zudem eine Säule für Energieeinsparung und Effizienz. 
Wenn garantiert werden kann, dass entsprechende Strommengen nicht benötigt werden, ist 
dies ebenso wertvoll für das Stromsystem wie ein Kraftwerksneubau.

Betreiben Sie ein oder mehrere Gaskraftwerke in Deutschland?

Nein

Gibt es von Ihrer Seite derzeit Pläne, in neue Erdgaskraftwerke in Deutschland zu in-
vestieren?

Nein

Planen Sie die Errichtung eines H2-ready/wasserstofffähigen Kraftwerks?

Nein

Planen Sie bestehende Kraftwerke in Deutschland auf den Einsatz von erneuerbarem 
oder CO2-armem Wasserstoff umzurüsten?

Nein

https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/presseinformationen/2024/photovoltaik-mit-batteriespeicher-guenstiger-als-konventionelle-kraftwerke.html
https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/presseinformationen/2024/photovoltaik-mit-batteriespeicher-guenstiger-als-konventionelle-kraftwerke.html
https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/presseinformationen/2024/photovoltaik-mit-batteriespeicher-guenstiger-als-konventionelle-kraftwerke.html
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Welche Kosten entstehen Ihrer Ansicht nach für den Bau neuer wasserstofffähiger An-
lagen und für die Umrüstung von Gaskraftwerken auf 100% Wasserstoffbetrieb?

Neben den Kosten vor Ort sollte hier mit berücksichtigt werden, dass der Wasserstoff irgendwo 
produziert werden muss und transportiert werden muss, sowie, dass erhebliche Unterschiede 
zwischen künftigen H2-Erzeugungskosten und künftigem H2-Preis bestehen dürften. 

Wie schätzen Sie die Entwicklung des Wasserstoffmarktes ein? 

Derzeit sind die sichtbaren globalen Investitionen ca. um einen Faktor 10 unter den erforder-
lichen für den Aufbau von erneuerbaren oder zumindest emissionsarmen H2-Erzeugungskapa-
zitäten und ca. 99% der H2-Produktion erfolgt emissionsintensiv und fossil. 

Der Markt wird sich dynamisch entwickeln, aber eher analog zur Entwicklung in der Windkraft 
und nicht so dynamisch wie bei PV. Auf mehrere Jahrzehnte werden H2-Bedarf und Verfügbar-
keit auseinanderklaffen, zusätzlich verstärkt durch die ungenügende Transportierbarkeit aus 
anderen Weltregionen, weshalb es ökonomisch attraktiver sein wird die EE vor Ort weiter zu 
verwenden oder den dort erzeugten H2 vor Ort zu veredeln. Der Importmarkt wird deswegen 
limitiert bleiben und die H2-Preise weiterhin recht hoch. 2-4€ erscheinen allzu optimistisch für 
2045, 4-8€ eher plausibel. 

Sehen Sie Situationen, in denen die Kraftwerke auch nach 2035 weiterhin am Strommarkt 
auf Erdgasbasis agieren müssen?

Ja

Wenn ja, welche?

Ungenügende H2-Verfügbarkeit zu tragbaren Kosten oder ungenügender H2-Netzasubau. Ggf. 
auch mangelnder politischer Wille durch mehr Populismus. 

Sollten zusätzliche Sicherheitsvorkehrungen getroffen werden, um die weitere Nutzung 
von Erdgas zur Stromerzeugung auf dem Strommarkt nach 2035 zu verhindern?

Ja

Bitte erläutern Sie Ihre Antwort.

Die Energieeffizienz, Reduktion und Erdgasnutzug in allen Sektoren (u.a. auch für die Gebäu-
dewärme). Ein Programm zur Bedarfsreduktion von Energieabnahme, finanziert in ähnlicher 
Höhe wie der Erzeugungsaufbau pro MWh. 

Starker Fokus auf europaweiten Netzausbau und Langzeitenergiespeicher und noch stärkerer 
Fokus auf EE-Rampup. 

Werden Ihrer Meinung nach die Förderung des Einsatzes von Wasserstoff in der Strom-
erzeugung und damit einhergehende Skaleneffekte bei der Herstellung von Wasserstoff 
dazu führen, dass die Kosten für Wasserstoff für den Einsatz in der Industrie perspekti-
visch sinken werden und den Hochlauf der Wasserstoffindustrie angeschoben wird?

Nein.

Bitte begründen Sie Ihre Auswahl. 

Der relevante Treiber für Wasserstoff und der sinnvollste Einsatz von H2 ist in der Industrie, 
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primär beim stofflichen Einsatz und sekundär bei der Hochtemperatur. Verstromung ist dann 
bestenfalls tertiär und sollte nur möglichst eingeschränkt erfolgen.

Einsatz im Straßenverkehr und in der Gebäudewärme ist möglichst gänzlich auszuschließen. 

Ein übermäßiger Einsatz von H2 (was wohl nur erfolgen würde, wenn dieser massiv subven-
tioniert würde) dürfte dazu führen, dass die pipelinebasierte Versorgung aus dem Inland und 
nahegelegenen Ländern nicht ausreicht und dann sehr teuer schiffsbasierte Lösungen ange-
gangen werden (verlustreich und den Standort gefährdend, wenn dadurch zu wenig für indus-
trielle Prozesse übrigbleibt). Das würde den H2-Preis stark in die Höhe treiben, während die 
EE-Kapazitäten inländisch voraussichtlich nicht den Gesamtbedarf decken können werden. 

Ist CCS in Verbindung mit Erdgasverstromung eine wirtschaftliche Alternative zur Was-
serstoffverstromung?

Ja

Wenn ja, ab wann halten Sie diese Technologie für marktgängig bzw. welche CO2-Preise müssen 
dafür erreicht werden?

CO2-Preise oberhalb von 80-200€/tCO2, aber stark abhängig auch von möglichen Lagerstät-
ten (offshore oder auch nahegelegenen onshore Speichern?) und der technologischen Reife. 
Anfangs dürften die erforderlichen Preise eher bei 150€ beginnen. Die Technologien sind aber 
grundsätzlich verfügbar. Bottleneck sind die Kapazitäten im Anlagenbau. Erste Kraftwerke 
könnten aber schon in wenigen Jahren damit ausgestatte in Betrieb gehen, vermutlich aber zu 
höheren Kosten als dann zunächst angenommen. Die CO2-Infrastruktur muss aber überhaupt 
flexibel erst mit aufgebaut werden. 

Für flexible laufende Kraftwerke sind die Herausforderungen allerdings insofern noch größer, 
da hier sehr große CO2-Mengen in kurzer Zeit anfallen und dann wieder länger nichts. Des-
wegen wäre solch ein Kraftwerk nur entweder in Kombination mit einem großen CO2-Puffer-
speicher betreibbar, um die Druckschwankungen in der Pipeline zu vermeiden, oder es müsste 
in einem Cluster mit anderen großen Emittenten (z. B. Zementwerke und/oder Chemieparks) 
angesiedelt sein. Dann wäre aber die Inbetriebnahme des CCS-Kraftwerks auch davon ab-
hängig, wann diese anderen Anlagen in Betrieb gehen können. Grundsätzlich wäre das im 
Laufe der 30er Jahre möglich. 


