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Zusammenfassung

Baden-Württemberg steht im Übergang zu einem klimaneu-
tralen Energiesystem vor der Herausforderung, seinen  
künftigen Wasserstoffbedarf trotz begrenzter eigener Erzeu-
gungskapazitäten effizient zu decken. Grüner und kohlenstoff-
armer Wasserstoff wird in der Industrie, Energieerzeugung 
und Mobilität eine wichtige Rolle einnehmen, insbesondere 
dort, wo direkte Elektrifizierung und andere Alternativen 
nicht praktikabel sind. Die Studie bündelt den aktuellen Wis-
sensstand zu Wasserstoffbedarfen, Versorgungsoptionen, Im-
portkorridoren, Infrastrukturentwicklungen sowie zu Kosten 
und Zahlungsbereitschaft.

Wasserstoffbedarf und heutige Versorgungssituation

Aktuelle Bedarfsabfragen bei potenziellen künftigen Wasser-
stoffanwendern zeigen, dass die Nachfrage im Land mittel- bis 
langfristig deutlich ansteigen könnte. Die Höhe des künftigen 
Niveaus lässt sich aus heutiger Sicht jedoch nicht verlässlich 
bestimmen, da der Einsatz von Wasserstoff maßgeblich vom 
Preisniveau sowie von der Verfügbarkeit und Wettbewerbs-
fähigkeit alternativer Technologien abhängt. Als Potenzial-
obergrenze wurden etwa 23 TWh Wasserstoffbedarf für 2030 
und rund 90 TWh für 2040 ermittelt.

Haupttreiber sind industrielle Anwendungen (Chemie, Glas, 
Papier, Zement, Raffinerien), Stromerzeugung sowie Prozess-
wärme. Letztere dürfte voraussichtlich nur bei sehr niedrigen 
Wasserstoffkosten in größerem Umfang realisiert werden. In 
der Mobilität kann Wasserstoff insbesondere in Schwerlast-
anwendungen eine Rolle spielen. Aktuell erfolgt die Versor-
gung nahezu ausschließlich über dezentrale Elektrolyseure 
sowie über Anlieferungen per Trailer. Mehrere Projekte im 
ein- bis zweistelligen Megawattbereich sind in Betrieb oder 
im Bau. Ein Landesförderprogramm wird kurzfristig zusätz-
liche 55 MW elektrolytischer Kapazität ermöglichen. Studien 
zeigen Potenziale für lokale Elektrolyseure insbesondere  
im Leistungsbereich von etwa 5 bis 20 MW aber auch darüber 
hinaus.

Analyse relevanter Wasserstoff-Produktionsstandorte

Deutschland wird langfristig etwa 50 bis 70 % seines Wasser-
stoffbedarfs importieren. Ein ähnlicher Anteil ist auch für 
Baden-Württemberg zu erwarten, sodass das Land in hohem 
Maß auf ausländische Wasserstofferzeugung angewiesen sein 
wird. Internationale Ambitionen, Zeitpläne und deren tatsäch-
liche Umsetzung sind daher für Baden-Württemberg von zen-
traler Bedeutung. 

	■ Europa: Die EU-Ziele von 40 GW Elektrolysekapazität bis 
2030 werden voraussichtlich deutlich verfehlt; bislang ist 
nur ein kleiner Anteil installiert. Der Zubau konzentriert 
sich auf wenige Länder, insbesondere Deutschland, 
Spanien, die Niederlande, Dänemark und Schweden.  
Bis Ende 2025 sind in Europa etwa 0,6 GW Elektrolyse-
kapazität in Betrieb, weitere rund 2,8 GW befinden sich in 
Umsetzung oder kurz vor der Umsetzung.

	■ Nordafrika: Tunesien und Algerien verfügen über 
exzellente natürliche Bedingungen und große Flächen für 
die Nutzung erneuerbarer Energien. Es befinden sich 
große Projekte zur Wasserstofferzeugung in der Konzep-
tionierung und Entwicklung, mit dem Ziel, das produzier-
te Gas über das Pipelinenetz des südlichen Korridors nach 
Europa und Deutschland zu exportieren.

	■ Global: Wasserstoffprojekte mit Exportorientierung 
entstehen in Australien, der MENA-Region, Südamerika 
und Kanada. Aufgrund der großen Transportdistanzen zu 
den Zielmärkt, zu denen oft Europa und insbesondere 
Deutschland zählen, ist der Export hier typischerweise in 
Form von Ammoniak geplant. 

Die meisten Exportprojekte zielen auf die Produktion und den 
Export erneuerbaren, also grünen Wasserstoffs. Ergänzend 
spielt jedoch auch blauer Wasserstoff eine Rolle, der auf Basis 
fossiler Energieträger erzeugt und dessen CO2-Emissionen 

Fakten und Parameteranalyse zur Wasserstoffversorgung Baden-Württembergs

5



abgeschieden und gespeichert werden. Insbesondere in den 
Niederlanden, Großbritannien, den USA und den VAE sind 
entsprechende Aktivitäten zu beobachten. Blauer Wasserstoff 
kann mittelfristig ein ergänzender Baustein sein, ist jedoch 
aufgrund fossiler Vorketten nicht vollständig emissionsfrei.

Importkorridore und deren Entwicklungsstand

Pipelinebasierte Importkorridore werden künftig das Rückgrat 
für Wasserstoffimporte nach Europa, Deutschland und damit 
auch nach Baden-Württemberg bilden. Insgesamt werden 
sechs Korridore diskutiert, die sich in unterschiedlichen Kon-
zeptionierungs- und Planungsphasen befinden. Sie führen aus 
verschiedenen Himmelsrichtungen aus europäischen und be-
nachbarten Regionen auf Deutschland als zentralen künftigen 
Wasserstoffabnehmer zu. Drei Korridore sind in den Planun-
gen besonders weit fortgeschritten und stehen im Fokus:

	■ Südlicher Korridor (SoutH2): Verbindung von Nordafrika 
über Italien und Österreich nach Deutschland (Bayern). 
Inbetriebnahme für 2030 avisiert, jedoch mit Verzöge-
rungsrisiken. Perspektivisch ist eine direkte Anbindung 
von Italien über die Schweiz nach Baden-Württemberg 
möglich.

	■ Südwestlicher Korridor (H2Med): Pipeline von der 
iberischen Halbinsel über Frankreich nach Deutschland. 
Inbetriebnahme ab 2032 geplant. Anschlusspunkte nach 
Deutschland bestehen sowohl über das Saarland als auch 
im Raum Freiburg mit Anbindung nach 
Baden-Württemberg.

	■ Nordseekorridor: Anbindung der Nordseeanrainer an 
Deutschland über mehrere Pipelineprojekte in den 
Niederlanden, Belgien und Dänemark sowie perspekti-
visch Verbindungen zu Offshore-Wasserstoffprojekten. 
Erste Verbindungen erscheinen ab 2031 realistisch.

Der Ostsee-, der osteuropäische und der südosteuropäische 
Korridor sind eher als längerfristige Importoptionen einzu-
ordnen. Auch wenn teilweise ambitionierte Inbetriebnahme-
zeitpunkte kommuniziert werden, ist insgesamt mit Verzöge-
rungen zu rechnen.

Wasserstoffnetz in Baden-Württemberg

Das deutsche Wasserstoffkernnetz bildet die Grundlage für 
eine überregionale Versorgung. In Baden-Württemberg sind 

rund 470 km Leitungsinfrastruktur vorgesehen, um zentrale 
Industriestandorte zu erschließen. Wichtige Elemente sind:

	■ SEL (Süddeutsche Erdgasleitung): Mit 258 km das 
Rückgrat des Landesnetzes. Erschließt den Rhein-Neckar-
Raum, Stuttgart und Ostwürttemberg. Dient der 
Versorgung industrieller Cluster sowie H2-fähiger 
Kraftwerke. Geplante Inbetriebnahme ab 2030.

	■ FLOW2H2ercules: Erschließt mit 59 km Neubau ab 2030 
den Raum Karlsruhe.

	■ RHYn Interco: Ermöglicht Importe über Frankreich und 
versorgt zunächst die Region Freiburg; perspektivisch ist 
eine Weiterführung bis Offenburg möglich.

	■ H2@Hochrhein und Lindau: Erschließen ab 2030 bzw. ab 
2032 die Region Hochrhein und den Bodenseeraum.

Da große Teile des Landes zunächst nicht über das Kernnetz 
(=Transportnetz) versorgt werden und Industriebetriebe meist 
ohnehin über Verteilleitungen an das Gasnetz angeschlossen 
sind, ist auch der Ausbau entsprechender Wasserstoffverteil-
netze von Bedeutung. Wie dieser vorangetrieben werden kann, 
ist derzeit allerdings noch nicht geregelt.

Rolle maritimer Importe und Derivate

Ammoniak gilt global als wichtigste Option für den zukünf-
tigen Transport von Wasserstoff über große Distanzen. Über 
die Binnenschifffahrt kann importierter Ammoniak grund-
sätzlich auch nach Baden-Württemberg gelangen. Erste An-
lagen zur Rückumwandlung in Wasserstoff, das sog. Cracken, 
werden derzeit in Küstennähe geplant. Aufgrund der damit 
verbundenen Zusatzkosten wird Ammoniak für Baden-Würt-
temberg voraussichtlich eher ergänzend zu Pipelineimporten 
relevant sein. Vielmehr werden Ammoniak und andere Was-
serstoffderivate (z. B. Methanol) vor allem als Rohstoffe im 
Chemie- und Raffineriesektor von Bedeutung sein. 

Kosten, Preise und wirtschaftliche 
Rahmenbedingungen

Die Produktionskosten von erneuerbarem Wasserstoff aus 
Elektrolyse hängen von vielen Parametern ab, insbesondere 
von Strompreisen, Kapazitätsfaktoren, Investitionskosten und 
Finanzierungskonditionen. Gleichzeitig können auch Erlös-
optionen eine relevante Rolle spielen. Für Deutschland und 
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Baden-Württemberg werden in Studien langfristig Produk-
tionskosten von etwa 3 bis 5 €/kg unter idealisierten Bedin-
gungen genannt. Heute liegen die Kosten realer Projekte häu-
fig bei rund 10 €/kg. Zusätzliche Erlösoptionen (z. B. 
Regelleistung, THG-Quoten, Abwärmenutzung) sowie regu-
latorische Vorgaben, Steuern, Abgaben und Gebühren beein-
flussen die Wirtschaftlichkeit wesentlich.

Aus europäischen Ländern und benachbarten Regionen wie 
Nordafrika können Importe kosteneffizient per Pipeline erfol-
gen. Die hierfür erwarteten Kosten liegen in den 2030er Jah-
ren bei etwa 3 bis 6 €/kg. Aus weiter entfernten Regionen 
kann Ammoniak per Schiff importiert werden. Die Kosten 
hierfür werden mit ca. 5 bis 9 €/kg meist etwas höher als für 
Pipelineimporte gesehen. Zukünftige regulatorische Rahmen-
bedingungen sowie die Entwicklung und Skalierung der rele-
vanten Wasserstofftechnologien sind mit Unsicherheiten be-

haftet, weshalb Studien zu teils deutlich unterschiedlichen 
Kostenschätzungen gelangen.

Die Zahlungsbereitschaft für erneuerbaren Wasserstoff zur 
Dekarbonisierung von Mobilität und Industrie hängt sowohl 
von regulatorischen Vorgaben zur Reduzierung von Treibhaus-
gasen als auch von verfügbaren alternativen Dekarbonisie-
rungsoptionen ab. Kurz- und mittelfristig liegt die Zahlungs-
bereitschaft für die meisten Anwendungen deutlich unterhalb 
der Kosten der Wasserstoffbereitstellung. Zur Schließung 
dieser Lücke sind Förderprogramme erforderlich und verfüg-
bar. Diese umfassen auf europäischer, nationaler und Landes-
ebene sowohl Investitions- als auch Betriebskostenförderun-
gen. Dennoch ist die Realisierung vieler Projekte selbst bei 
zugesagter Förderung herausfordernd, und positive Investi-
tionsentscheidungen bleiben teilweise aus.
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Einleitung und Zielsetzung

Der Übergang zu einem klimaneutralen Energie- und Wirt-
schaftssystem ist ohne Wasserstoff kaum vorstellbar. Grüner 
Wasserstoff, der mithilfe erneuerbarer Energien erzeugt wird, 
gilt als Schlüsseltechnologie, insbesondere in Wirtschafts-
zweigen, in denen eine direkte Elektrifizierung nicht prakti-
kabel oder nur schwer umsetzbar ist. Eine sichere, zuverlässige 
und wirtschaftlich tragfähige Versorgung mit Wasserstoff ist 
daher essenziell, sowohl für die Industrie als auch für andere 
Sektoren wie Verkehr oder Energieerzeugung.

Deutschland hat sich unter anderem mit seiner Nationalen 
Wasserstoffstrategie sowie deren Fortschreibung ambitionier-
te Ziele gesetzt, insbesondere im Hinblick auf den Aufbau er-
forderlicher Infrastrukturen, vor allem des H2-Kernnetzes, 
sowie auf die heimische Wasserstofferzeugung mittels Elektro-
lyse. Dennoch wird erwartet, dass die inländische Wasserstoff-
produktion auch langfristig nicht zur Deckung des Bedarfs 
ausreicht und daher der Import von Wasserstoff von großer 
Bedeutung sein wird. Dieser könnte künftig etwa 50 bis 70 % 
des nationalen H2-Bedarfs decken.

Eine vergleichbare Ausgangslage besteht für den Wirtschafts-
standort Baden-Württemberg. Aufgrund begrenzter Poten-
ziale zur Erzeugung erneuerbaren Wasserstoffs im Land 
kommt ergänzenden Importen eine besondere Bedeutung zu. 
Das Ministerium für Umwelt, Klima und Energiewirtschaft 
Baden-Württemberg hat daher ein eigenes Konzept zur Ver-
sorgung des Landes mit Wasserstoff erarbeitet. Dieses be-
schreibt qualitativ die Rahmenbedingungen, Bedarfe, Infra-
strukturen sowie verschiedene Optionen für Eigenproduktion, 
Import und Bereitstellung von Wasserstoff und deren mögliche 
Bedeutung für Baden-Württemberg.

Vor diesem Hintergrund soll die vorliegende Studie, unabhän-
gig und ergänzend zum Versorgungskonzept des Landes Ba-
den-Württemberg, den aktuellen Wissens- und Diskussions-
stand zu zentralen Themen im Bereich Wasserstoff auf Basis 
verfügbarer Literatur zusammenführen. Ziel ist es, Akteuren 

aus Politik, Wirtschaft und Wissenschaft eine fundierte und 
transparente Grundlage für Diskussionen und strategische 
Entscheidungen zu bieten. Die Studie betrachtet mögliche Ex-
portländer, beschreibt den Stand der Importkorridore und 
Infrastrukturen, analysiert den geplanten Ausbau des H2-
Pipelinenetzes in Deutschland und Baden-Württemberg, dis-
kutiert die Haupteinflussfaktoren und Unsicherheiten bei 
H2-Kosten und Preisen sowie die Rolle von Wasserstoffderiva-
ten bei der künftigen Versorgung des Landes.
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Ausgangslage Wasserstoff in Baden-Württemberg

Im Hinblick auf die Versorgung mit erneuerbarem Wasserstoff 
steht Baden-Württemberg in der Energiewende vor besonderen 
Herausforderungen. Das Land ist geprägt von einem starken, 
technologisch breit aufgestellten Mittelstand, der eine Viel-
zahl räumlich verteilter Industrien und Gewerbe mit künfti-
gem Wasserstoffbedarf umfasst. Obwohl die Entwicklung des 
Wasserstoffbedarfs von Unsicherheiten geprägt ist, ist zu er-
warten, dass die Versorgung aufgrund begrenzter erneuer-
barer Energieerzeugung nicht überwiegend über eine lokale 
oder regionale Wasserstoffproduktion sichergestellt werden 
kann. Vielmehr werden Importe von Wasserstoff einen großen 
Anteil des Bedarfs decken. Die für Baden-Württemberg er-
mittelten Wasserstoffbedarfe sowie die aktuelle Lage der er-
neuerbaren Wasserstoffproduktion im Land werden im Fol-
genden erläutert. 

3.1	 Wasserstoffbedarf

Die Wasserstoffnachfrage in Baden-Württemberg könnte in 
den kommenden Jahrzehnten erheblich steigen. Eine im Auf-
trag des Landes durchgeführte Bedarfsabfrage hat für das 
Jahr 2030 eine voraussichtliche Wasserstoffnachfrage von 
knapp 23 TWh ergeben, die bis 2040 auf etwa 90 TWh an-
steigen könnte [1]. Zu ähnlichen Ergebnissen kommt eine bun-
desweite Abfrage zum Netzentwicklungsplan (NEP) im Früh-

jahr 2024. Getrieben wird der Wasserstoffbedarf durch 
unterschiedliche Sektoren, Industrien, Gewerbe und Prozesse, 
eingesetzt als Roh- oder Grundstoff, als Energieträger zur 
Prozesswärmebereitstellung, als Kraftstoff im Mobilitätssek-
tor sowie als Energieträger zur Bereitstellung gesicherter 
Leistung in der Stromerzeugung. Zentrale Grundannahme bei 
der Bedarfsabfrage war, dass Wasserstoff wirtschaftlich ein-
gesetzt werden kann. Dies ist jedoch, auch längerfristig, bei 
den erwarteten Breitstellungskosten für erneuerbaren Wasser-
stoff (vergleiche Kapitel 7) nicht für alle potenziellen Einsatz-
fälle sichergestellt. Die ermittelten Wasserstoffbedarfe sind 
daher als theoretische Bedarfsobergrenze zu verstehen, nicht 
als tatsächlicher zu erwartender Bedarf. Dennoch ist davon 
auszugehen, dass die Nachfrage nach Wasserstoff zukünftig 
deutlich über dem heutigen Niveau liegen wird. 

Die zukünftige Abnehmerstruktur wird maßgeblich von der 
Industrie geprägt. Besonders hervorzuheben sind die Chemie-, 
Papier-, Glas- und Zementindustrie sowie die Mineralölver-
arbeitung. In diesen Bereichen ist Wasserstoff nicht nur als 
Rohstoff, sondern auch als klimaneutraler Energieträger, bei-
spielsweise zur Prozesswärmeerzeugung, eine relevante Op-
tion zur Dekarbonisierung. Die stoffliche Nutzung von Was-
serstoff spielt vorrangig in der Grundstoffchemie und der 
Metallerzeugung eine Rolle. Hier gibt es meist keine relevante 
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Alternative. Der Einsatz als Energieträger ist hingegen in 
zahlreichen Branchen potenziell relevant, jedoch nicht alter-
nativlos. Insbesondere Möglichkeiten der direkten Elektrifi-
zierung, etwa durch die Nutzung von Hochtemperaturwärme-
pumpen, Induktionserwärmung oder Plasmabrenner, stellen 
in Teilen eine Alternative zur Nutzung von Wasserstoff dar 
[2]. Entsprechend ist hier der zukünftige Wasserstoffbedarf 
von der Verfügbarkeit und Nutzbarkeit solcher Alternativ-
technologien abhängig.

Auch die Nutzung von Wasserstoff als Kraftstoff im Mobili-
tätssektor, insbesondere im straßengebundenen Schwerlast-
verkehr, trägt zum erwarteten Anstieg des Wasserstoffbedarfs 
in Baden-Württemberg bei. Wie hoch der zukünftige Anteil 
wasserstoffbetriebener Fahrzeuge ausfallen wird, ist derzeit 
noch ungewiss und hängt maßgeblich davon ab, welche Trans-
portanwendungen künftig durch batterieelektrische Fahr-
zeuge abgedeckt werden können. Zur Etablierung von Wasser-

stoff als Kraftstoff bestehen sowohl auf Fahrzeugseite als auch 
im Bereich der Betankungsinfrastruktur verschiedene Aktivi-
täten und Pläne. Ein Beispiel ist das Projekt Pegasus, in dem 
die Länder Baden-Württemberg und Rheinland-Pfalz sowie der 
Bund die Daimler Truck AG finanziell unterstützen, um ins-
gesamt 100 Brennstoffzellen-Lkw in den Einsatz zu bringen [3]. 

Ab etwa 2033 kommt mit dem Energiesektor ein zusätzlicher, 
deutlich wachsender Wasserstoffbedarf hinzu. Mit dem An-
schluss Baden-Württembergs an das Wasserstoffkernnetz 
kann die Umstellung von KWK-Anlagen und Großkraftwerken 
auf Wasserstoff erfolgen (vergleiche 5). Hierzu sollen zunächst 
Gaskraftwerke an Standorten ehemaliger Steinkohlekraftwer-
ke beispielsweise in Heilbronn, Altbach/Deizisau und Stutt-
gart-Münster errichtet werden, die perspektivisch von Erdgas 
auf Wasserstoff umgestellt werden können. Diese Anlagen 
dienen dann vor allem der Absicherung der Stromversorgung 
sowie der Bereitstellung von Fernwärme.
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3.2	 Aktuelle Wasserstoffversorgung

Die Wasserstoffversorgung von Unternehmen in Baden-Würt-
temberg erfolgt derzeit ausschließlich über Onsite-Anlagen 
zur Wasserstoffproduktion (elektrolytisch sowie auf Erdgas-
basis) sowie über Trailerlieferungen. Dies zeigt sich auch bei 
der Analyse laufender und geplanter Projekte, die sämtlich 
über Anlagen zur Trailerbefüllung verfügen. Die installierte 
Elektrolysekapazität in Baden-Württemberg beläuft sich im 
November 2025 auf insgesamt rund 24 MW. Weitere 15 MW 
befinden sich aktuell in Bau. Dazu zählt unter anderem der 
„Green Hydrogen Hub Stuttgart“ in dem die Stadtwerke Stutt-
gart den Bau einer Wasserstoffproduktionsanlage mit einer 
elektrischen Leistung von 10 MW (PEM-Elektrolyse) planen. 
Die Anlage soll jährlich rund 1.000 Tonnen Wasserstoff er-
zeugen. Der Spatenstich erfolgte im April 2025, die Inbetrieb-
nahme ist für Ende 2026 angestrebt. Der erzeugte Wasserstoff 
soll per Trailer zu den Abnehmern transportiert werden; zu-
sätzlich ist eine Einspeisung in eine lokale Wasserstoffpipeline 
geplant. Die H2GeNeSiS-Pipeline verläuft über eine Strecke 
von rund sieben Kilometern von Hedelfingen bis nach Gais-
burg entlang des Neckars. Im Jahr 2026 ist zudem die Inbe-
triebnahme einer Erweiterung der Wasserstoffanlage in Gren-
zach-Wyhlen am Hochrhein vorgesehen. Aus dem 
Power-to-Gas-Leuchtturmprojekt BW bestehen dort bereits 
eine 1 MW alkalische Elektrolyse sowie drei Trailerabfüllsta-
tionen. Die Erweiterung umfasst den Bau einer 5-MW-PEM-
Elektrolyse und drei weiterer Abfüllstationen. Die derzeit 
größte in Betrieb befindliche Wasserelektrolyse Baden-Würt-
tembergs befindet sich in Schwäbisch Gmünd und verfügt über 
eine Leistung von 10 MW (PEM-Elektrolyse). Die Anlage be-
sitzt acht Trailerabfüllplätze und versorgt unter anderem eine 

Wasserstofftankstelle in der Region sowie den nahegelegenen 
Industriepark H2-Aspen. Dezentrale Lösungen zur Etablie-
rung lokaler Erzeugungskapazitäten und Wertschöpfungs-
ketten spielen eine wesentliche Rolle, um die Versorgung bis 
zur Fertigstellung der Fernleitungen und zur Erschließung 
weiterer Gebiete sicherzustellen und die Wettbewerbsfähigkeit 
der Unternehmen im Land zu stärken. Darauf zielt auch das 
landeseigene Förderprogramm ELY ab. Im Rahmen dieses 
Programms wird eine deutliche Erhöhung der elektrolytischen 
Wasserstofferzeugungskapazität in Baden-Württemberg er-
wartet. Gefördert werden Anlagen mit einer Mindestleistung 
von 1 MW. In einer ersten Ausschreibungsrunde im Jahr 2025 
werden Elektrolyseure mit einer Gesamtleistung von 55 MW 
gefördert. Unter Berücksichtigung einer zweiten Ausschrei-
bungsrunde im Jahr 2026 kann dies zu einer signifikanten 
Erhöhung der Wasserstofferzeugungskapazität im Land füh-
ren. Die geförderten Anlagen sollen dabei im Einklang mit 
dem Ausbau des Stromnetzes und der erneuerbaren Energie 
errichtet werden, um einen möglichst systemdienlichen Aus-
bau sicherzustellen. In Abbildung 3 sind Elektrolyseprojekte 
in Baden-Württemberg dargestellt, die sich in Betrieb befinden 
oder aktuell gebaut werden. Darüber hinaus sind die geförder-
ten Projekte des ELY-Förderprogramms sowie weitere Projekt-
ankündigungen dargestellt.
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jekte in 

Baden-Württemberg

Ein weiterer wichtiger Wasserstoff-Hub für Baden-Württem-
berg befindet sich in Mannheim. Im März 2024 wurde dort 
der Regelbetrieb einer großen Trailerabfüllanlage aufgenom-
men. Der sogenannte „H2 Hub“ kann täglich bis zu drei Ton-
nen Wasserstoff abfüllen, der von der BASF am Standort Lud-
wigshafen (Rheinland-Pfalz) erzeugt wird. Darüber hinaus 
bestehen Ankündigungen für weitere Projekte in Baden-Würt-
temberg. Am Hochrhein plant das Energieunternehmen RWE 
den Bau eines Elektrolyseurs mit einer Leistung von 50 MW, 

der rund 8.000 Tonnen Wasserstoff pro Jahr erzeugen soll. Die 
Inbetriebnahme ist für das Jahr 2029 angegeben, eine In-
vestitionsentscheidung steht jedoch noch aus. Des Weiteren 
wurden Pläne für Elektrolyseanlagen mit 20 MW in Gengen-
bach sowie 5 MW in Villingen-Schwenningen bekanntgege-
ben, letztere mit einer Erweiterungsoption auf 20 MW. Ein 
Baubeginn der Projekte ist bislang nicht erfolgt. Projekte wie 
H2OptimiSt [4] oder PoWerD [5] kommen zu dem Ergebnis, 
dass es in Baden-Württemberg zahlreiche weitere geeignete 
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Standorte für Elektrolyseure im Leistungsbereich von 5 bis 20 
MW aber auch darüber hinaus gibt. Diese dezentralen Anlagen 
eignen sich insbesondere zur Erschließung von Wasserstoff-
bedarfen abseits des geplanten Kernnetzes und können die 
Versorgung entsprechend ergänzen.

Systemdienlichkeit von Elektrolyse in 
Baden-Württemberg

Die Systemdienlichkeit von Elektrolyseuren umfasst allgemein 
Aspekte der Stabilität, Effizienz, Integration und Sektorkopp-
lung des Energiesystems. Für Baden-Württemberg sind diese 
Aspekte insbesondere im Zusammenhang mit dezentralen 
Elektrolyseuren von Bedeutung, die Wasserstoffbedarfe ab-
seits und damit ergänzend zum künftigen H2-Pipelinenetz 
decken sollen. Dies gilt insbesondere vor dem Hintergrund, 
dass das Land zunächst nur in begrenztem Umfang an das 
Wasserstoffkernnetz angebunden wird. Eine für Baden-Würt-
temberg durchgeführte Analyse [4] identifiziert anhand ver-
schiedener Standortkriterien eine Vielzahl potenziell geeig-
neter Standorte für dezentrale Elektrolyseanlagen im 
Leistungsbereich von 5 bis 20 MW. Bei geeigneter Standort-
wahl werden diese als systemdienlich eingeordnet und als 
Beitrag zur Versorgungssicherheit hervorgehoben.

Elektrolyseure stellen neue, leistungsstarke Verbraucher im 
Stromsystem dar. Ihre technische Netzintegration ist durch die 
Technischen Anschlussregeln (TAR) auf allen Spannungsebenen 
klar geregelt (§ 19 Energiewirtschaftsgesetz - EnWG). Damit wird 
die Netzverträglichkeit als Grundvoraussetzung für den Netz-
anschluss aber auch für Netzdienlichkeit und Systemdienlichkeit 
sichergestellt [6] [7]. Im Zusammenhang mit Elektrolyseuren 
wird oft von Netz- und Systemdienlichkeit gesprochen. Für 
beide Begriffe gibt es keine einheitliche klare Definition. Die 
zugrundeliegende Überlegung ist jedoch, dass der Standort 
und der Betrieb einer flexibel steuerbaren Elektrolyse mög-
lichst so gestaltet ist, dass diese einen positiven Beitrag zur 
Stabilität, Sicherheit und Effizienz des Strom- und Energie-
systems leistet. Während die Netzdienlichkeit vor allem die 
Auswirkungen auf das Stromnetz beschreibt, umfasst System-
dienlichkeit oft das Strom -und Energieversorgungssystem als 
Ganzes. Die Netzdienlichkeit von Elektrolyseuren ergibt sich 
aus dem Zusammenspiel von netzdienlichem Standort und 
netzdienlicher Betriebsweise [8]. Der Standort einer Elektro-
lyse sollte so gewählt werden, dass dieser zur Reduzierung 
oder Vermeidung von Netzengpässen beiträgt oder sogar einen 
zusätzlichen Zubau und Netzanschluss von erneuerbaren 
Energien in der Region ermöglicht. Gleichzeitig muss die fle-
xible Betriebsführung der Anlage auf den jeweils aktuellen 
Zustand des Stromnetzes angepasst werden. Zu unterscheiden 

ist hierbei auch jeweils die Netzsituation im regionalen Veteil-
netz und die Situation im überregionalenÜbertragungsnetz.

In Baden-Württemberg kann ein netzdienlicher Betrieb ins-
besondere in Regionen mit hoher Einspeisung erneuerbarer 
Energien erreicht werden, beispielsweise in ländlichen Ge-
bieten mit hoher Photovoltaikeinspeisung [9]. Die Netzbelas-
tung kann dort durch den Betrieb von Elektrolyseuren redu-
ziert und die Integration erneuerbarer Energien verbessert 
werden. Voraussetzung hierfür ist jedoch eine Anpassung des 
Betriebsfahrplans an die lokale beziehungsweise regionale 
Stromerzeugung und Netzsituation. Derzeit bestehen hierfür 
jedoch keine verbindlichen regulatorischen Vorgaben. Die be-
stehenden Marktmechanismen gewährleisten daher nicht 
zwangsläufig einen netzdienlichen Betrieb. Vielmehr orien-
tiert sich die Betriebsweise an regulatorischen Anforderungen 
wie beispielsweise den Strombezugskriterien der RED II (ins-
besondere dem Gleichzeitigkeitskriterium), an Preissignalen 
der Strombörse sowie an Wasserstofflieferverpflichtungen, 
die einem netzdienlichen Betrieb teilweise entgegenstehen 
können. Dies ist insbesondere vor dem Hintergrund der be-
stehenden Nord-Süd-Engpässe im deutschen Übertragungs-
netz relevant.

Zu berücksichtigen ist, dass es sich hierbei um zeitlich be-
grenzte Lastsituationen im Netz handelt. Ihre zukünftige Be-
deutung hängt vom weiteren Ausbau erneuerbarer Energien 
(Menge, Art und geographische Verteilung), dem Umfang und 
Fortschritt des Stromnetzausbaus sowie von der Ausgestal-
tung des künftigen Strommarktdesigns (z. B. Strompreiszonen, 
Dispatch-Signale [10]) ab. Insbesondere der verstärkte Ausbau 
und die gezielte Nutzung von regionalen erneuerbaren Ener-
gien sind hier vorteilhaft. Unabhängig davon können Elektro-
lyseure auch einen direkten Beitrag zur Netzstabilisierung 
leisten, etwa durch die Erbringung von Regelleistung [6]. Sys-
temdienlichkeit geht über die netzbezogenen Effekte hinaus. 
Elektrolyseure ermöglichen die Kopplung des Strom-, Wärme-, 
Gas-, und Mobilitätssektors. Dies ist in Baden-Württemberg 
insbesondere dort von Bedeutung, wo begrenzte Wasserstoff-
bedarfe auch langfristig nicht durch einen Anschluss an das 
H2-Kernnetz gedeckt werden können. Dezentrale Elektroly-
seure beziehungsweise Wasserstoff-Hubs ermöglichen hier 
eine effiziente Versorgung, etwa zur Dekarbonisierung indus-
trieller Prozesse oder des Mobilitätssektors. Dadurch kann ein 
hoher Transportaufwand für Wasserstoff aus entfernten Quel-
len vermieden werden. Weiterhin kann die Nutzung von Ab-
wärme und Sauerstoff sowohl die Wirtschaftlichkeit der Elek-
trolyse als auch deren Systemdienlichkeit weiter verbessern.

Fakten und Parameteranalyse zur Wasserstoffversorgung Baden-Württembergs

15



04	Analyse der für Baden-Württemberg 
relevanten H2-Produktionsstandorte 

Fakten und Parameteranalyse zur Wasserstoffversorgung Baden-Württembergs

16



04
 

Analyse der für Baden-Württemberg relevanten 
H2-Produktionsstandorte

Für die Wasserstoffversorgung Deutschlands wird davon aus-
gegangen, dass ein Großteil des Bedarfs über Importe gedeckt 
wird. Die Importstrategie der Bundesregierung aus dem Jahr 
2024 geht davon aus, dass im Jahr 2030 rund 50 bis 70 % des 
Bedarfs importiert werden müssen [11]. Diese Größenordnung 
sich grundsätzlich auf Baden-Württemberg übertragen. Dar-
aus folgt, dass im europäischen und auch außereuropäischen 
Ausland in erheblichem Umfang Erzeugungskapazitäten für 
Wasserstoff aufgebaut werden müssen, um den Importbedarf 

Deutschlands und Baden-Württembergs zu decken. Der Auf-
bau von Handels- und expliziten Wasserstoffpartnerschaften 
ist daher von hoher Bedeutung für den Aufbau von Wasser-
stofflieferketten. Teilweise bestehen bereits ausgeprägte Län-
derpartnerschaften Deutschlands und Baden-Württembergs 
(siehe Abbildung 4). Diese manifestieren sich in Form von 
Wirtschaftsabkommen, energiepolitischen Absichtserklärun-
gen oder konkreten Projektvorhaben, an denen Wirtschafts-
akteure der jeweiligen Länder beteiligt sind.
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Deutschland
Explizite bilaterale H2-Abkommen
Andere Formen der H2-Zusammenarbeit
(z.B. Elektrolyseurprojekte, Studien, Wissenaustausch)

Baden-Württembergg
H2-Partnerschaft (MoU)
H2-Kooperation

Abbildung 4: Wasserstoffkooperationen des Landes Baden-Württemberg und der Bundesregierung
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Für die Produktion von Wasserstoff geeignete Regionen lassen 
sich sowohl in Europa als auch global identifizieren. Wesent-
liche Eignungskriterien sind eng mit dem Potenzial erneuer-
barer Energien (solare Einstrahlung und Windgeschwindig-
keiten) und mit einer hohen (konfliktfreien) Flächen- 
verfügbarkeit verknüpft. Gleichzeitig spielt auch der Eigen-
bedarf an erneuerbaren Energien und Wasserstoff in den je-
weiligen Ländern eine Rolle. Des Weiteren bieten ggf. existie-
rende Energietransport- und Exportinfrastrukturen gute 
Voraussetzungen. Innerhalb Europas sind hier insbesondere 
die geplanten Wasserstoffpipelines der Importkorridore von 
Bedeutung (siehe Abschnitt 4). Weiter entfernte Regionen 
können über maritime Transportwege an Europa und auch 
Baden-Württemberg angebunden werden.

Auf globaler Ebene führt China die Installation von Elektro-
lyseanlagen zur Wasserstoffproduktion deutlich an. Das Land 
spielt für Exporte aufgrund seines hohen Eigenbedarfs jedoch 
vorerst keine Rolle. Für Baden-Württemberg sind die Entwick-
lungen innerhalb Europas sowie Nordafrikas deutlich rele-
vanter, da aus diesen Regionen perspektivisch Pipelineimporte 
möglich sind. Die Ziele europäischer Staaten zum Aufbau von 
Elektrolysekapazitäten bis 2030 sind mit insgesamt knapp 50 
GW installierter Leistung zwar ambitioniert, die Umsetzungs-
realität wenige Jahre vor dem Zielzeitpunkt wirkt jedoch bis-
lang ernüchternd. Anfang 2026 sind weniger als 2 % (unter 1 
GW) der Zielkapazität in Betrieb. Zwar befinden sich zahl-
reiche Projekte in Bau, sodass 2026 Zubauten im Gigawatt-
bereich erwartet werden, dennoch erscheint eine Zielerrei-
chung unwahrscheinlich. Gründe für den langsameren 
Ausbau sind unter anderem deutliche Kostensteigerungen in 
den vergangenen Jahren sowie Verzögerungen bei Einfüh-
rung und Umsetzung regulatorischer Vorgaben. Zudem zeigt 
sich das bekannte „Henne-Ei-Problem“ zwischen Produktion, 
Transportinfrastruktur und Nachfrage. Aufgrund hoher Prei-
se fehlen weitgehend verbindliche Abnahmezusagen, die wie-
derum eine zentrale Voraussetzung für Investitionen in Pro-
duktionsanlagen darstellen.

4.1	 Qualitative Faktoren für die Eignung von 
Ländern als Exporteure nachhaltigen 
Wasserstoffs

Die Eignung eines Landes für den Export von Wasserstoff 
wird durch eine Vielzahl von Faktoren bestimmt. Zentrale 
Einflussgrößen sind das Potenzial erneuerbarer Energien so-
wie das Flächenpotenzial. Das Potenzial erneuerbarer Ener-
gien beschreibt die klimatischen und geophysikalischen Rah-
menbedingungen, unter denen Strom aus regenerativen 
Quellen, insbesondere Windenergie und Photovoltaik (PV), 
erzeugt werden kann. Hohe mittlere Windgeschwindigkeiten 
sowie starke Sonneneinstrahlung führen zu geringeren Strom-
gestehungskosten und erhöhen damit die Wirtschaftlichkeit 
der Wasserstoffproduktion. Das Flächenpotenzial bestimmt 
die maximal installierbare Anlagenleistung und damit die 
insgesamt erzeugbare Energiemenge. Beide Faktoren wirken 
sich unmittelbar auf die Produktionskosten und die interna-
tionale Wettbewerbsfähigkeit von grünem Wasserstoff aus. 
Neben natürlichen Voraussetzungen sind auch der Eigenbe-
darf eines Landes an erneuerbarer Energie und Wasserstoff 
sowie die Möglichkeiten zur Nutzung weiterer regenerativer 
Energiequellen (z. B. Wasserkraft oder Geothermie) entschei-
dend für das tatsächlich verfügbare Exportpotenzial [12].

Abbildung 5 zeigt potenzielle Exportländer, die aufgrund der 
genannten Kriterien für Exporte infrage kommen. Grün mar-
kiert sind Länder, aus denen mittelfristig Pipelineimporte 
möglich sind. Hierzu zählen insbesondere europäische Länder 
mit entsprechenden entsprechenden Potenzialen für erneuer-
bare Energie und Flächen, etwa Spanien oder Finnland. In 
Nordafrika sind insbesondere Marokko, Algerien und Tune-
sien relevant. Blau hervorgehoben sind Länder, die über ma-
ritime Transportketten Wasserstoff beziehungsweise Wasser-
stoffderivate nach Europa transportieren können. Diese 
Option erweitert das potenzielle Angebot deutlich. Hervorzu-
heben sind Exporte aus der MENA-Region, beispielsweise aus 
Ägypten, Saudi-Arabien und den Vereinigten Arabischen 
Emiraten. Australien verfügt ebenfalls über große Potenziale, 
steht jedoch vor der Herausforderung sehr langer Transport-
distanzen. Im südlichen Afrika werden insbesondere Namibia 
und Südafrika diskutiert. In Südamerika sind Brasilien, Ar-
gentinien, Chile und Teile Kolumbiens zu nennen. In Nord-
amerika ist insbesondere Kanada an Exporten nach Deutsch-
land interessiert. Auch die USA verfügen über entsprechende 
Potenziale; das politische Umfeld gilt jedoch derzeit als un-
sicher, wodurch belastbare Planungen erschwert werden.
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Potenzielle maritime Importe

Abbildung 5: Potenzielle Wasserstoffexportländer differenziert nach Pipeline- und maritimen Exporten nach Deutschland

Die Exportfähigkeit eines Landes hängt zudem maßgeblich 
von der vorhandenen Energie- und Exportinfrastruktur ab. 
Zu den zentralen infrastrukturellen Voraussetzungen zählen 
ein gut ausgebautes Gas- und Stromnetz, leistungsfähige Hä-
fen sowie bestehende industrielle Strukturen. Diese ermögli-
chen nicht nur den effizienten Transport und Umschlag von 
Wasserstoff, sondern auch die Anbindung an internationale 
Absatzmärkte. Ein hoher Entwicklungsstand der Infrastruk-
tur ist daher eine wichtige Voraussetzung für die wirtschaft-
liche Realisierung und Skalierung von Wasserstoffexporten.

Neben natürlichen und technischen Rahmenbedingungen 
sind auch sozialökonomische und politische Faktoren für die 
Bewertung potenzieller Exportländer von zentraler Bedeu-
tung. Hierzu zählen insbesondere der wirtschaftliche Ent-
wicklungsstand, die politische Stabilität, die institutionelle 
Qualität sowie die Finanzierungskosten (Weighted Average 
Cost of Capital, WACC), die unter anderem das Investitions-
risiko abbilden. Der Zugang zu kostengünstigen Finanzmit-
teln stellt insbesondere für Entwicklungs- und Schwellen-
länder eine Herausforderung dar, da der Aufbau einer 
Wasserstoffinfrastruktur erhebliche Kapitalinvestitionen er-
fordert [13].
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Abbildung 6: Elektrolysezie-

le europäischer Wasser-

stoffstrategien bis 2030

4.2	 Aufbau von Produktionskapazitäten für 
nachhaltigen Wasserstoff

In diesem Abschnitt wird der aktuelle Stand des Hochlaufs 
der Elektrolysekapazitäten zur Produktion von „grünem“ Was-
serstoff dargelegt. Dies erfolgt zunächst vertiefend für Europa; 
zusätzlich werden Tunesien und Algerien betrachtet, da aus 
diesen beiden Ländern mittelfristig Wasserstoff per Pipeline 
nach Europa exportiert werden könnte. 

Europa

Die Zielsetzungen Europas beziehungsweise der Mitglieds-
staaten zum Aufbau von Elektrolysekapazitäten sind hoch. 
Laut „European Green Deal“ und dem „REPowerEU“ Plan der 
Europäischen Kommission sollten bis 2024 Elektrolyseure mit 
einer Kapazität von 6 GW installiert sein. Bis 2030 sollen in-
nerhalb Europas 40 GW Elektrolysekapazität installiert wer-
den, die bis zu 10 Millionen Tonnen erneuerbaren Wasserstoff 
produzieren können.

Auch die einzelnen Mitgliedstaaten haben ambitionierte Ziele, 
die sich in Summe auf knapp 50 GW belaufen und damit über 
die EU-Zielwerte hinausgehen. In Abbildung 6 sind die Elek-
trolyseziele europäischer Wasserstoffstrategien dargestellt. 
Die höchsten Ziele haben sich Spanien, Deutschland, Däne-
mark sowie Großbritannien gesteckt. 
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Eine genauere Betrachtung des bisherigen Ausbaus zeigt je-
doch, dass die Ziele der EU sowie der meisten Mitgliedsstaaten, 
trotz zahlreicher Projektankündigungen bis 2030 voraussicht-
lich kaum erreichbar sind (siehe Abbildung 7, links). Zahlen 
des Clean Hydrogen Monitors von European Hydrogen zufolge 
befinden sich aktuell rund 570 MW Elektrolysekapazität in-
nerhalb Europas in Betrieb. Weitere 2,8 GW befinden sich im 
Bau oder haben eine positive Investitionsentscheidung erhal-
ten [14]. Der Aufbau relevanter Elektrolysekapazitäten fokus-
siert sich dabei auf wenige Länder. Dem Clean Hydrogen Mo-
nitor zufolge entfallen 94 % der 2,8 GW in Bau befindlichen 
Elektrolysesysteme auf nur acht Ländern. Eine Analyse von 

ACER (European Union Agency for the Cooperation of Energy 
Regulators) weist darauf hin, dass sich deutlich höhere Kapazi-
täten in früheren Planungsstadien befinden, für die noch kei-
ne Investitionsentscheidungen vorliegen (siehe Abbildung 7, 
rechts). Die Summe dieser frühen Planungen sowie weiterer, 
teils unkonkreter Projektankündigungen ergibt für 2030 eine 
potenzielle Elektrolysekapazität von über 60 GW in der EU.
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In Deutschland sind wesentliche Hochlaufaktivitäten zu be-
obachten. Rund 200 MW Elektrolysekapazität sind bereits in 
Betrieb, während sich weitere rund 1.000 MW im Bau befinden 
oder eine positive Investitionsentscheidung vorliegt. Die der-
zeit größte Elektrolyseanlage Deutschlands mit einer Kapazi-
tät von 54 MW wird vom Chemieunternehmen BASF am 
Standort Ludwigshafen betrieben. Im Bau befinden sich unter 
anderem Anlagen von RWE (300 MW, Lingen), BP (100 MW, 
Lingen), EWE (280 MW, Emden), Salzgitter Flachstahl (100 
MW, Salzgitter), Shell (100 MW, Wesseling) und HGHH (100 
MW, Hamburg). In Schweden sind rund 800 MW im Bau, wo-
von der Großteil auf ein einziges Projekt entfällt. In der nord-
schwedischen Stadt Boden errichtet das Unternehmen Stegra 
eine Elektrolyseanlage mit einer Leistung von 700 MW. Der 
Wasserstoff soll in einem naheliegenden Stahlwerk, das eben-
falls neu errichtet wird, für die Produktion von jährlich rund 
fünf Millionen Tonnen grünen Stahl genutzt werden. In 
Frankreich setzen Air Liquide (200 MW) und Lhyfe (100 MW) 
ihre Projekte um. Großtechnische Umsetzungen erfolgen 
ebenfalls in Spanien (jeweils 100 MW in Cartagena und  
Bilbao), Portugal (100 MW, Sines), Österreich (140 MW,  
Schwechat) und den Niederlanden (400 MW, Rotterdam). Eine 
Analyse der Projekte zeigt, dass nahezu alle über feste Ab-
nahmevereinbarungen mit Industrieabnehmern alle Projekte 
verfügen. Dies gilt insbesondere für die Stahlindustrie und 
Raffinerien, wo der erzeugte Wasserstoff direkt in bestehende 
Prozesse integriert werden soll. Der Transport erfolgt teilweise 
über Wasserstoffpipelines (z. B. von RWE in Lingen zu Total 
in Leuna über das Kernnetz). Keines der Projekte plant bislang 
eine Einspeisung in das Kernnetz mit dem Ziel, Wasserstoff 
anschließend am „Markt“ zu verkaufen, da ein entsprechender 
Markt in dieser Form bislang nicht existiert. Kurz- bis mittel-
fristig lassen sich Abnahmesicherheiten für Investitionsent-
scheidungen daher überwiegend nur über bilaterale Verein-
barungen erzielen.

In den kommenden Jahren sind Investitionsentscheidungen 
für Projekte der nächsten Größenordnung zu erwarten. In 
Dänemark ist beispielsweise in Esbjerg eine 1-GW-Elektrolyse 
geplant; die Investitionsentscheidung war für 2025 angekün-
digt. In der baden-württembergischen Partnerregion Anda-
lusien wird das „Andalusian Green Hydrogen Valley“ entwi-
ckelt, das 2 GW Elektrolysekapazität umfassen soll. Für 
Deutschland wurde im November 2025 zudem eine weitere 
Großanlage angekündigt. Mit dem Projekt „Netzbrücke“ will 
Stablegrid Redispatch-Maßnahmen (Abregelung erneuerbarer 
Energien) im Norden Deutschlands reduzieren; hierfür sollen 
710 MW Elektrolysekapazität installiert werden.

Nordafrika

Neben der Produktion von Wasserstoff in Europa könnten 
perspektivisch Wasserstoffimporte aus Nordafrika über das 
Pipelineprojekt SoutH2 eine wichtige Rolle für die Versorgung 
Deutschlands spielen (eine detaillierte Beschreibung erfolgt 
in Abschnitt 4). Weitere Pipelineanbindungen aus außereuro-
päischen Regionen sind bislang nicht vorgesehen. Tunesien 
und Algerien weisen sehr gute natürliche Bedingungen für 
die Installation von Windenergie- und PV-Anlagen auf. In 
Kombination mit hoher Flächenverfügbarkeit ergeben sich 
grundsätzlich günstige Voraussetzungen für den Aufbau 
großtechnischer Wasserstoffproduktionsanlagen. Insbeson-
dere in Tunesien laufen bereits zahlreiche Projektentwicklun-
gen, für die das Land Absichtserklärungen mit Projektent-
wicklern abgeschlossen hat. Die Projekte bewegen sich in der 
Größenordnung mehrerer hundert Megawatt bis in den Giga-
wattbereich geplanter Elektrolysekapazität. Ein Großteil des 
Wasserstoffs soll über SoutH2 nach Europa exportiert werden. 
In seiner Wasserstoffstrategie nennt Tunesien ein jährliches 
Exportziel von 6 Mt Wasserstoff im Jahr 2050. Aktuell werden 
Großanlagen in neun Projekten entwickelt, unter starker Be-
teiligung europäischer Unternehmen, unter anderem aus 
Frankreich (TE H2, HDF Energy), Deutschland (ABO Energy), 
Österreich (Verbund), Norwegen (Aker Horizons) und Belgien 
(DEME).

Für Algerien sind bislang weniger konkrete Projekte bekannt. 
Dennoch gibt es Entwicklungen mit dem Ziel, Wasserstoff 
nach Europa zu exportieren. So unterzeichneten Sonatrach 
und Sonelgaz im Jahr 2024 mit europäischen Partnern (VNG, 
SNAM, SeaCorridor und VERBUND) eine Absichtserklärung 
zur Prüfung der Machbarkeit großtechnischer Wasserstoff-
exporte. Sonatrach schloss 2024 zudem eine Absichtserklä-
rung mit dem spanischen Unternehmen Cepsa (heute Moeve), 
um gemeinsam eine Machbarkeitsstudie zur Produktion von 
grünem Wasserstoff in Algerien durchzuführen; der Wasser-
stoff soll vor allem den europäischen Markt bedienen. Im Ok-
tober 2025 wurde bekannt, dass Algerien bis 2029 Investitio-
nen in Höhe von 60 Mrd. USD in Energieprojekte plant, um 
unter anderem Wasserstoffprojekte zu realisieren. Darüber 
hinaus befinden sich Projekte mit EE-Erzeugungskapazitäten 
von 3.200 MW in der Entwicklung [16]. Zudem startete im 
November 2025 das Projekt ALTEH2A unter Beteiligung der 
deutschen Unternehmen VNG AG und bayernets GmbH sowie 
Partnern aus Österreich, Italien und Algerien eine Machbar-
keitsstudie, die mögliche Produktionsstandorte in Algerien 
und potenzielle Trassenverläufe untersucht.
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Global

Auch Importe aus Regionen außerhalb Europas und Nordaf-
rikas können für Baden-Württemberg relevant sein. Weltweit 
kann in vielen Staaten ein Hochlauf von Wasserstoffproduk-
tionskapazitäten beobachtet werden. Die Projekteankündi-
gungen auf globaler Ebene lassen sich aufgrund der Vielzahl 
kaum überblicken. Daher wird im Folgenden auf wenige Bei-
spiele eingegangen. Der Export von Wasserstoff ist aufgrund 
hoher Transportdistanzen im internationalen Kontext nicht 
mehr über Pipelines möglich, sondern muss über den mariti-
men Weg erfolgen. Meist wird dazu auf Ammoniak als Wasser-
stoffträger zurückgegriffen. Tiefergehende Details und eine 
Übersichtskarte nur zu Ammoniakprojekten können Kapitel 
6 entnommen werden. 

China, Vorreiter beim Aufbau von Elektrolyse­
kapazitäten 

China ist Vorreiter bei der Produktion von grünem 
Wasserstoff und verfügt über mehr als 1 GW 
installierter Elektrolyseleistung. Damit können 
rund 0,1 Mt Wasserstoff pro Jahr produziert 
werden. Kapazitäten für etwa 1,2 Mt pro Jahr 
befinden sich im Aufbau, weitere Kapazitäten für 
über 7 Mt pro Jahr befinden sich in der Planung. 
China könnte somit mittelfristig eine jährliche 
Produktionskapazität von über 10 Mt erreichen 
[18]. Für Exporte spielt China jedoch keine Rolle, 
da der produzierte Wasserstoff zur Deckung des 
Eigenbedarfs eingesetzt wird. Hintergrund des 
zügigen Ausbaus der Wasserstoffproduktion und 
-nutzung ist die politisch zum Ziel gesetzte  
Technologieführerschaft in Bereich Wasserstoff.
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Für Baden-Württemberg ist potenziell insbesondere der Auf-
bau von Produktionskapazitäten in der MENA-Region, in 
Nord- und Südamerika, im südlichen Afrika sowie in Austra-
lien relevant. Projekte in diesen Regionen sind häufig export-
orientiert, mit Europa als möglichem Zielmarkt. Für Saudi-
Arabien sind beispielhaft die Projekte NEOM (2 GW) und 
Yanbu Green Hydrogen Hub (4 GW) zu nennen; an letzterem 
ist EnBW beteiligt. Auch im Oman werden Großprojekte im 
Gigawattmaßstab mit Exportambitionen entwickelt. Die Ver-
einigten Arabischen Emirate können ebenfalls relevante Men-
gen bereitstellen, allerdings voraussichtlich überwiegend in 
Form von blauem Wasserstoff (siehe Abschnitt 3.3).

In Südamerika werden insbesondere in Chile, Argentinien, 
Brasilien und in Teilen Kolumbiens erhebliche Produktions-
kapazitäten erwartet. So plant das Projekt „H2 Magallanes“ 
in Chile den Aufbau von bis zu 8 GW Elektrolysekapazität.

In Nordamerika strebt Kanada den Aufbau von Produktions-
kapazitäten an. Insbesondere in den östlichen Provinzen (Qué-
bec, Neufundland und Labrador, Nova Scotia) werden Elektro-
lyseprojekte im Gigawattmaßstab geplant, die lokale 
Windpotenziale nutzen. In den USA zielen viele Projekte vor 
allem auf die Produktion von blauem Wasserstoff ab (siehe 
Abschnitt 3.3).

4.3	 Kohlenstoffarmer Wasserstoff

Blauer Wasserstoff 

Blauer Wasserstoff wird durch die Dampfreformie-
rung von Erdgas erzeugt, wobei im Gegensatz zu 
konventionellem (grauen) Wasserstoff das 
entstehende Kohlendioxid größtenteils abgeschie-
den und dauerhaft gespeichert wird (Carbon 
Capture and Storage (CCS)). Die spezifischen 
Emissionen der Wasserstoffproduktion werden 
dadurch im Vergleich zum konventionellen Prozess 
deutlich reduziert. Die Abscheiderate des CO2 ist 
abhängig von der Anlagenauslegung und wird oft 
mit ca. 95% angenommen. Da der Prozess auf 
fossilem Erdgas basiert, sind weiterhin auch 
Treibhausgasemissionen durch Methanverluste bei 
Förderung und Transport zu berücksichtigen [19].
Blauer Wasserstoff wird häufig als Übergangslö-
sung für die Dekarbonisierung der Industrie und 
Energieversorgung diskutiert. Obwohl die Technik 
als kohlenstoffarm („low carbon“) gilt, ist sie nicht 
klimaneutral, da nicht alle Emissionen vollständig 
vermieden werden können.

Damit Blauer Wasserstoff als kohlenstoffarm 
entsprechend des Delegated Act zertifiziert werden 
kann, dürfen die spezifischen Emissionen ein-
schließlich der Vor- und Nachkettenemissionen 3,4 
kgCO2-Äq./kgH2 nicht überschreiten. Verschiedenen 
Analysen beziffern die Produktionskosten von 
blauem Wasserstoff auf etwa 3 bis 3,5 €/kg [19] [20].
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Neben nachhaltigem Wasserstoff wird auch kohlenstoffarmer 
(„ low-carbon“) Wasserstoff zur Versorgung Europas beitra-
gen. Die Herstellung kann über verschiedene Pfade erfolgen, 
wobei alle Varianten mindestens eine Reduzierung der Treib-
hausgasemissionen um 70 % gegenüber grauem Wasserstoff 
aufweisen müssen (maximal 3,4 kgCO2-Äq./kgH2) [21]:

	■ Dampfreformierung von Erdgas mit CO2-Abscheidung 
(blauer Wasserstoff)

	■ Pyrolyse von Erdgas, wobei Wasserstoff und fester 
Kohlenstoff entstehen (türkiser Wasserstoff)

	■ Wasserelektrolyse unter Nutzung von Netzstrom (gelber 
Wasserstoff)

Insbesondere blauer Wasserstoff auf Erdgasbasis wird als koh-
lenstoffarmer Wasserstoff verstanden und soll neben grünem 
Wasserstoff wesentlich zur Versorgung Europas beitragen. Im 
Folgenden liegt der Fokus auf der Produktion von blauem 
Wasserstoff.

Wesentliche Produktionsvorhaben in Europa sind in den Nie-
derlanden und Großbritannien verortet. So wird im nieder-
ländischen Projekt „H2M Eemshaven“ durch das norwegische 
Energieunternehmen Equinor die Umsetzung eines Vorhabens 
geprüft. Das Projekt soll jährlich 210.000 Tonnen Wasserstoff 
bereitstellen und 2031 in Betrieb gehen. Zur Einordnung: Diese 
Menge entspricht in etwa der Jahresproduktion von über 2,5 
GW Elektrolyseleistung bei 50 % Auslastung.

In Großbritannien entwickelt unter anderem der deutsche 
Energiekonzern Uniper ein Projekt zur Produktion von blauem 
Wasserstoff (Humber H2ub; 720 MW Wasserstoffoutput), der 
in einer Raffinerie genutzt werden soll. BP plante ebenfalls 
ein Projekt mit 1,2 GW Wasserstoffoutput, stellte dieses jedoch 
im November 2025 ein. In Deutschland gibt es Bestrebungen 
zum Aufbau von Anlagen zur Produktion von blauem Wasser-
stoff in Wilhelmshaven und Rostock. Zum Projektfortschritt 
liegen jedoch derzeit keine Informationen vor.

In den USA sind insbesondere in den südwestlichen Bundes-
staaten hohe Produktionskapazitäten für blauen Wasserstoff 
geplant. Dabei zeigt sich, dass auch diese Projekte häufig vor 
der Herausforderung stehen, ausreichende Abnehmer zu ge-
winnen. So wurde im November 2025 bekannt, dass Exxon-
Mobil eines der weltweit größten Wasserstoffprojekte vorerst 
pausiert. Auch BASF und Yara haben ihre Planungen für eine 
Anlage zur Produktion von blauem Ammoniak eingestellt.

In den Vereinigten Arabischen Emiraten (VAE) werden Pro-
jekte zur Produktion von blauem Wasserstoff vor allem von 
der staatlichen Abu Dhabi National Oil Company (ADNOC) 
und Partnern wie Fertiglobe entwickelt. Ein zentrales Projekt 
ist eine geplante Anlage für blauen Ammoniak in Ruwais mit 
einer Kapazität von bis zu rund einer Million Tonnen pro Jahr, 
die mit blauem Wasserstoff betrieben werden soll. Parallel 
dazu streben die VAE laut Wasserstoffstrategie an, ihre Ge-
samtproduktion kohlenstoffarmen Wasserstoffs (einschließ-
lich blauem Wasserstoff) bis 2031 auf etwa 1,4 Millionen Ton-
nen pro Jahr zu steigern, wovon rund 0,4 Millionen Tonnen 
auf blauen Wasserstoff entfallen sollen [22].
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Wasserstoff-Importkorridore: Planungen und Kapazitäten

Der Import von Wasserstoff über Pipelines wird bei der Ver-
sorgung Baden-Württembergs eine zentrale Rolle spielen. 
Europaweit ist ein umfangreiches Wasserstoff-Pipelinenetz 
geplant, das Produktions- und Bedarfszentren miteinander 
verbindet. Die „European Clean Hydrogen Alliance“ [23] hat 
hierzu sechs Haupttransportkorridore definiert, die sich über 
Europa und angrenzende Regionen erstrecken und für den 
Transport großer Mengen Wasserstoff ausgelegt sind. Diese 
Korridore verbinden insbesondere Bedarfszentren in Deutsch-
land und den Niederlanden mit Wasserstoffproduktionszent-
ren innerhalb und außerhalb Europas sowie mit maritimen 
Importterminals und Großspeichern. Abbildung 10 zeigt eine 
Übersicht der geplanten Wasserstoffkorridore innerhalb Euro-
pas. Deutschland ist in alle Korridore eingebunden, was die 
Bedeutung der deutschen Industrie als künftige Wasserstoff-
abnehmer unterstreicht. Aus Sicht Deutschlands und Baden-
Württembergs können die Korridore als Importkorridore ver-
standen werden. Geographisch kommen diese aus allen 
Himmelsrichtungen:

	■ Südlicher Korridor: Er soll eine Verbindung zu den 
Produktionspotenzialen in Tunesien und Algerien 
schaffen und über Italien und Österreich nach Deutsch-
land führen. Mittelfristig besteht für Baden-Württemberg 
die Möglichkeit, dass der Korridor ab Italien auch über die 
Schweiz direkt nach Baden-Württemberg führt. Als 
weitere Option wird zudem eine Verbindung Griechen-
land-Italien diskutiert. 

	■ Südwestlicher Korridor: Er bildet die Verbindung zu den 
Wasserstoffpotenzialen auf der Iberischen Halbinsel, 
insbesondere in Spanien, und führt über Frankreich nach 
Westdeutschland.

	■ Der Nordseekorridor ermöglicht künftig Importe aus den 
Niederlanden, Belgien und Dänemark sowie perspekti-
visch auch aus Großbritannien und Norwegen. 

	■ Der Ostseekorridor soll Produktionsstandorte in 
Schweden und Finnland anbinden und zudem Wasserstoff 
abtransportieren, der offshore in der Ostsee produziert 
wird. 

	■ Der osteuropäische Korridor soll prinzipiell Wasserstoff 
aus der Ukraine nach Deutschland transportieren und 
Bedarfe entlang der Strecke bedienen. 

	■ Dasselbe gilt für den südosteuropäischen Korridor.  
Er startet in Griechenland und führt unter anderem über 
Bulgarien und Rumänien nach Deutschland. 
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Abbildung 10: Übersichtskarte der Wasserstoff-Importkorridore nach Deutschland

Durch die Einbindung Baden-Württembergs in das deutsche 
Wasserstoffkernnetz ist ein Wasserstoffimport über alle Kor-
ridore, und damit grundsätzlich aus allen angeschlossenen 
Ländern, möglich. Ab wann und in welchen Mengen Wasser-
stoff nach Baden-Württemberg gelangen kann, hängt zum 
einen vom Zeitpunkt der Inbetriebnahme der Transportinfra-
strukturen und zum anderen von den angeschlossenen H2-
Produktionskapazitäten (siehe Kapitel 3) ab. Zudem muss die 
regionale Infrastruktur vorhanden sein, um Wasserstoff bis 
zur Endnutzung weiterzuleiten. In Baden-Württemberg be-
steht dabei eine besondere Herausforderung, da das geplante 
Kernnetz zunächst nur Teile des Bundeslandes erschließen 
wird (siehe Kapitel 5). Die Korridore unterscheiden sich deut-
lich hinsichtlich ihres Entwicklungsstands und des erwarte-
ten Inbetriebnahmezeitpunkts. Zu den am weitesten fortge-

schrittenen zählen der südliche, der südwestliche sowie der 
Nordseekorridor. Hier ist die Inbetriebnahme jeweils für die 
frühen 2030er Jahre vorgesehen.

Für den südlichen Korridor liegen bereits konkrete Umset-
zungspläne vor, und für Teile der erforderlichen H2-Produk-
tionskapazitäten bestehen Absichtserklärungen. Die Inbe-
triebnahme der Verbindung von Nordafrika über Italien und 
Österreich nach Deutschland ist für das Jahr 2030 kommu-
niziert. Eine zusätzliche Variante ab Italien über die Schweiz 
nach Baden-Württemberg ist mittelfristig denkbar. Die In-
betriebnahme des südwestlichen Korridors ist für 2032 vor-
gesehen. Zentrale und komplexe Abschnitte des Korridors 
müssen neu errichtet werden. Eine Marktabfrage zeigt bereits 
starkes Interesse an der Nutzung der Pipeline ab 2032.
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Wasserstoffkorridor Hauptprojekte Kapazität Länge [km] Fortschritt* Startjahr 
(kommuniziert)

Südlicher

SoutH2, SunsHyne 4 Mt/a 3.300 Frühe 2030er

Alpine Hydrogen Corridor k.A. 220 2035

Südwestlicher H2Med 2 Mt/a k.A. 2032

Nordsee

Delta Rhine k.A. k.A. 2031

Aqua Ductus 20 GW 200 2030

Syvtallet 3 GW 133 2031

Ostsee

Nordic-Baltic Hydrogen Corridor 2,7 Mt/a 2.500 2040

Baltic Sea Hydrogen Connector k.A. 1.250 k.A.

Osteuropäischer Central European Hydrogen Corridor 1,5 Mt/a 1.350 2030

Südosteuropäischer SEEHyC 0,8 Mt/a 3.000 2032

Tabelle 1: Übersicht der Korridore für Wasserstoffimporte nach Deutschland
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Als Teil des Nordseekorridors kann die Verbindung aus den 
Niederlanden ins deutsche Kernnetz trotz Verzögerungen im 
Projekt „Delta-Rhine-Corridor“ voraussichtlich bis zum Jahr 
2031 realisiert werden. Auch das dänische Projekt „Syvtallet“ 
mit Anbindung an das deutsche Netz macht Fortschritte, so-
dass eine Inbetriebnahme ebenfalls 2031 im aktuellen Kontext 
realistisch erscheint. Das dritte Projekt im Nordseekorridor 
„Aqua Ductus“, hat eine IPCEI-Einstufung erhalten. Die ur-
sprünglich kommunizierte Inbetriebnahme im Jahr 2030 
scheint jedoch unwahrscheinlich. Die Leitung soll Wasserstoff 
von Offshore-Elektrolyseuren an Land transportieren. Auf-
grund verschiedener Hemmnisse (u.a. regulatorische Unsi-
cherheiten und Kosten) ist derzeit jedoch nicht abzusehen, 
dass bis Anfang der 2030er Jahre Offshore-Elektrolysekapazi-
täten im relevanten Umfang installiert sein werden. Die Pla-
nungen für eine Anbindung der Aqua-Ductus-Pipeline nach 
Großbritannien stehen noch am Anfang und eine diskutierte 
Pipelineverbindung nach Norwegen wurde bereits im Jahr 
2024 abgesagt. 

Die Entwicklungen des Ostseekorridors befinden sich noch 
in einem frühen Stadium. Zu diesem Korridor gehören die bei-
den zentralen Projekte Nordic-Baltic Hydrogen Corridor 
(NBHC) und Baltic Sea Hydrogen Connector (BSHC). Für beide 
Projekte wurden erste Machbarkeitsanalysen durchgeführt; 
eine Realisierung wird für das Jahr 2040 angestrebt. Auf-
grund des russischen Angriffskriegs gegen die Ukraine sind 
Wasserstoffimporte aus der Ukraine über den osteuropäischen 
Korridor in naher Zukunft nicht zu erwarten. Der südost­
europäische Korridor, der Wasserstoff aus Griechenland nach 
Deutschland bringen soll, befindet sich ebenfalls noch in der 
Anfangsphase der Entwicklung. Kurzfristig sind keine signi-
fikanten Mengen zu erwarten, zumal der Aufbau wesentlicher 
Produktionsanlagen entlang des Korridors bislang nicht kon-
kret absehbar ist.
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Es ist anzumerken, dass neben der erwarteten Verfügbarkeit 
der Korridore und den Zeitplänen für die angeschlossenen 
H2-Produktionskapazitäten auch die Abnehmerseite in Baden-
Württemberg eine wichtige Rolle spielt. Marktabfragen ver-
schiedener Pipelineprojekte (z. B. H2Med) zeigen einerseits ein 
hohes Interesse auf Produzentenseite, gleichzeitig jedoch ver-
gleichsweise geringe Rückmeldungen zum Bedarf. Diese Dis-
krepanz stellt ein relevantes Hemmnis für Investitionsent-
scheidungen aller Beteiligten entlang der gesamten 
H2-Bereitstellungskette dar und wirkt sich bereits heute auf 
Zeit- und Umsetzungspläne aus. So wird etwa die Absage eines 
Pipelineprojekts zwischen Norwegen und Deutschland unter 
anderem mit unsicherer Nachfrage begründet. Auch im Rah-
men des dänischen Pipelineprojekts, für das Anfang 2026 
Kapazitätsbuchungen vorgesehen sind, berichten die Projek-
tierer von einer Zurückhaltung deutscher Abnehmer.

Eine zentrale Herausforderung ist damit die Abstimmung der 
Zeitpläne der verschiedenen Akteure: Infrastrukturunterneh-
men planen langfristig, Produzenten mittelfristig und End-
abnehmer häufig vergleichsweise kurzfristig. Der Planung 
hoher Transportkapazitäten stehen derzeit in vielen Fällen 
geringere Produktionskapazitäten und nochmals deutlich ge-
ringere Abnahmemengen gegenüber. Zudem sind die Finan-
zierungsmodelle für die Korridore weiterhin Gegenstand der 
Diskussion.

Weitere Details zu den einzelnen Korridoren und Teilprojekten 
werden in den folgenden Unterkapiteln dargestellt.

5.1	 Südlicher Korridor

Der Pipelinekorridor von Nordafrika nach Zentraleuropa, im 
Englischen häufig als „South Central H2 Corridor“ bezeich-
net, wird im Wesentlichen unter dem Projektnamen „SoutH2“ 
entwickelt. Das Projekt „SunsHyne“ schließt sich an diese Im-
portroute an und verlängert sie nach Tschechien und in die 
Slowakei. Das Hauptprojekt „SoutH2“ sieht den Aufbau eines 
rund 3.300 Kilometer langen Wasserstoffpipelinenetzwerks 
vor. Dieses soll die nordafrikanischen Länder Tunesien und 
Algerien mit Verbrauchszentren in Italien, Österreich und 
Deutschland verbinden. Zwischen Tunesien und Italien besteht 
bereits eine Erdgasleitung mit mehreren Strängen; ein Strang 
soll für den Transport von Wasserstoff genutzt werden. Italien 
fungiert als zentrales Transitland für den produzierten Was-
serstoff und wird einen Teil seines eigenen Wasserstoffbedarfs 
ebenfalls über den Korridor decken. Insgesamt plant Italien 
den Aufbau eines rund 2.300 Kilometer langen Wasserstoff-

netzes, wovon etwa 27 % neu gebaut werden sollen; der Rest 
soll durch Umnutzung bestehender Erdgasleitungen realisiert 
werden. Langfristig ist auch eine Verbindung zwischen Italien 
und Griechenland denkbar. Ein entsprechendes Konzept wird 
unter dem Namen „H2Poseidon“ diskutiert. Über italienische 
Mittelmeerhäfen könnten zudem maritime Wasserstoffimpor-
te, die beispielsweise über den Suezkanal nach Europa gelan-
gen, anlanden und in das Pipelinenetz eingespeist werden. 
Dies würde Transportwege gegenüber einer Anlandung in der 
Nordseeregion verkürzen. Nach der Durchquerung Italiens 
führt der Korridor nach Österreich und versorgt dessen In-
dustrie. Bei Burghausen in Bayern gelangt der Wasserstoff in 
das deutsche Kernnetz, über das der Transport nach Baden-
Württemberg erfolgt (u. a. über die SEL V als Teil des Kern-
netzes von Esslingen bis Bissingen). Insgesamt soll das Projekt 
Wasserstoffimporte von bis zu 4 Mio. Tonnen pro Jahr ermög-
lichen. Für rund 2,5 Mio. Tonnen pro Jahr bestehen bereits 
Absichtserklärungen zur Einspeisung. Die Inbetriebnahme ist 
für 2030 vorgesehen. Angesichts der aktuellen Aktivitäten 
und erforderlichen Umsetzungsschritte erscheint jedoch eine 
Verzögerung um mehrere Jahre möglich. Dies hängt unter 
anderem von den Entwicklungen in Tunesien und Algerien 
ab, die teils mit regulatorischen Herausforderungen und Zu-
ständigkeitsfragen konfrontiert sind. Der Pipelinekorridor hat 
den Status eines PCI- bzw. PMI-Projekts.

Ein späterer Ausbau des Korridors sieht auch eine direkte Ver-
bindung von Italien über die Schweiz nach Baden-Württem-
berg vor. Das Projekt „Alpine Hydrogen Corridor“ startet am 
Griespass (Grenze Italien/Schweiz) und führt bis nach Wall-
bach im Süden Baden-Württembergs. Die dort bestehende 
Transitgas-Erdgaspipeline besteht allerdings streckenweise 
aus nur einem Rohrstrang, sodass entweder eine vollständige 
Umstellung der Erdgasverbindung auf Wasserstoff oder ein 
paralleler Neubau erforderlich wäre. In Baden-Württemberg 
kann anschließend die Trans-Europa-Naturgas-Pipeline 
(TENP) genutzt werden, die in den vergangenen Jahren mo-
dernisiert und für Wasserstoffbeimischungen beziehungs-
weise perspektivische Umrüstung vorbereitet wurde. Über 
diese ließen sich größere Mengen Wasserstoff direkt nach 
Baden-Württemberg transportieren. Im Zehnjahres-Entwi-
cklungsplan der europäischen Gasinfrastruktur 2024 wird die 
Verbindung über die Schweiz als wenig fortgeschrittenes Pro-
jekt geführt [24]. Laut einem Medienbericht vom Mai 2025 
plant der Betreiber Transitgas eine Wasserstoffleitung durch 
die Schweiz bis 2035 und fordert hierfür eine staatliche Risiko-
absicherung [25]. Ende 2025 wurde das Projekt als PMI 
eingestuft. 
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5.2	 Südwestlicher Korridor

Die Pipelineverbindung von der Iberischen Halbinsel (Spanien 
und Portugal) über Frankreich zu Bedarfszentren in Zentral-
europa wird auch als Iberian-H2-Korridor bezeichnet. Um-
gesetzt wird dieser im Rahmen des H2Med-Projekts durch die 
Ferngasnetzbetreiber Enagás (Spanien), NaTran (ehemals 
GRTgaz) (Frankreich), Teréga (Frankreich), REN (Portugal) 
und OGE (Deutschland). Der Korridor verbindet die nationalen 
Wasserstoffnetze von Portugal, Spanien, Frankreich und 
Deutschland und erstreckt sich über eine Gesamtlänge von ca. 
2.500 km. Zentrale Bestandteile sind die rund 248 km lange, 
neu zu errichtende Pipeline CelZa, welche die nationalen Was-
serstoffnetze Portugals und Spaniens verbinden soll, sowie die 
Unterwasserpipeline BarMar, welche Spanien und Frankreich 
verbindet. Die Entwicklung des Teilstücks Barcelona–Mar-
seille (rund 455 km) ist besonders komplex, unter anderem 
wegen technischer Anforderungen und der notwendigen 
Untersuchungen des Meeresbodens sowie umfassender Mach-
barkeitsanalysen. Die technische Machbarkeit wurde im No-
vember 2025 bestätigt.

Weitere Teilstücke sollen durch die Umstellung bestehender 
Erdgasleitungen realisiert werden. Über den Korridor sollen 
jährlich rund 2 Mio. Tonnen Wasserstoff aus Spanien und Por-
tugal nach Zentraleuropa transportiert werden. Langfristig 
wird auch eine Anbindung von Marokko und Algerien dis-
kutiert, steht derzeit jedoch nicht im Fokus. Das Projekt hat 
einen PCI-Status. 

Projects of Common Interest (PCI) & Projects  
of Mutual Interest (PMI) 

„Projects of Common Interest“ (PCI) sind 
Vorhaben, die in einer EU-weiten Unionsliste 
geführt werden und Lücken im europäischen 
Energienetz schließen sollen. Dazu zählen unter 
anderem grenzüberschreitende Stromübertra-
gungs- und -speicherprojekte, intelligente Netze 
sowie neue Infrastrukturen für Wasserstoff- und 
CO2-Leitungen, die den EU-Netzaktionsplan und 
die Energiewende voranbringen. PCI-Projekte 
bieten wirtschaftlichen, sozialen und ökologischen 
Mehrwert für mindestens zwei Mitgliedstaaten 
und unterstützen die Integration erneuerbarer 
Energien. Sie profitieren von beschleunigten 

Genehmigungs- und Planungsverfahren gemäß 
TEN-E-Verordnung (Trans-European Networks  
for Energy) welche koordinierte und verkürzte 
Behördenwege vorsieht. Unter bestimmten 
Bedingungen können PCI-Projekte zudem 
Fördermittel aus der „Connecting Europe Facility“ 
(CEF) erhalten, etwa für Machbarkeitsstudien oder 
Baukosten.

„Projects of Mutual Interest“ (PMI) sind 
grenzüberschreitende Energieinfrastrukturprojek-
te in Bereichen wie Strom, Wasserstoff oder 
CO2-Netzen, die zwischen der EU und einem oder 
mehreren Drittstaaten umgesetzt werden. Sie 
tragen zur Erreichung der Ziele der EU-Energie-
politik, insbesondere Versorgungssicherheit, 
Marktintegration und Dekarbonisierung, bei und 
schaffen einen gegenseitigen Nutzen für die EU 
und die beteiligten Partnerländer, einschließlich 
Vertragsstaaten der Energiegemeinschaft etwa in 
Südosteuropa, auf dem Westbalkan, Nordafrika 
oder mit der Schweiz. Die Kategorie der PMI wurde 
mit der überarbeiteten TEN-E-Verordnung 
eingeführt und ergänzt die Projects of Common 
Interest (PCI), die ausschließlich EU-interne 
Vorhaben betreffen.

Der aktuelle Fokus liegt auf der Durchführung von Machbar-
keitsanalysen, insbesondere für die neu zu errichtende Unter-
wasserleitung BarMar. Über die Leitung HY-FEN erfolgt die 
Anbindung an deutsche Leitungen, unter anderem an H2er-
cules sowie an RHYN Interco. Über RHYN Interco kann Was-
serstoff zudem über den Rheingraben von der französischen 
Seite bei Freiburg auf die deutsche Seite gelangen und dort 
weiterverteilt werden (siehe Kernnetz – RHYN-Interco).

Im Rahmen des Projekts mosaHYc soll vorrangig eine Ver-
bindung ins Saarland (und von dort in das Kernnetz) geschaf-
fen werden. Dort besteht insbesondere in der Stahlindustrie 
Wasserstoffbedarf. Zuletzt wurde bekannt, dass trotz IPCEI-
Förderung eine 53-MW-Elektrolyse im Saarland nicht reali-
siert wird. Stattdessen wurde eine Wasserstoffabnahmever-
einbarung mit einem Projekt in Frankreich geschlossen, das 
den Wasserstoff über die mosaHYc-Leitung ins Saarland trans-
portieren soll.
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Die kommerzielle Inbetriebnahme der Pipelines BarMar und 
CelZa ist für 2032 vorgesehen. Eine Marktabfrage aus dem 
Jahr 2025 zeigte ein starkes Interesse an der Exportleitung; 
bereits zum Start des kommerziellen Betriebs wäre die Kapazi-
tät von BarMar (2 Mt/a) demnach ausgelastet. Durch zusätz-
lich gemeldete Produktionsanlagen in Frankreich könnten 
weitere 0,5 Mt/a nach Deutschland exportiert werden. Vor-
teilhaft ist, dass das Projekt vollständig innerhalb Europas 
umgesetzt wird und in den beteiligten Ländern lokale Wasser-
stoffabnehmer vorhanden sind.

5.3	 Nordseekorridor 

Der Nordseekorridor umfasst den Aufbau einer Wasserstoff-
infrastruktur in der Nordsee sowie in den Anrainerstaaten. 
Dazu zählen der Aufbau nationaler Wasserstoffnetze in den 
Niederlanden und Belgien mit Anbindung an das deutsche 
Netz, der Bau einer Pipelineverbindung von Dänemark nach 
Deutschland sowie eine Offshore-Pipeline zur Anbindung von 
Offshore-Elektrolyseuren. Ein zentrales Element des Nordsee-
korridors ist zudem der Import von Wasserstoff beziehungs-
weise Wasserstoffderivaten über die Seehäfen der Region, von 
wo aus sie über Pipelinenetze weiterverteilt werden können.

Die Pipelineverbindung zwischen den Niederlanden und 
Deutschland ist ein zentrales Element des Korridors. Die Nie-
derlande bauen derzeit ein rund 1.200 km langes Wasserstoff-
netz auf, um die Industrie mit Wasserstoff zu versorgen. Den 
Anfang machte eine 32 km lange Wasserstoffpipeline im Ha-
fen von Rotterdam, die seit 2024 gebaut wird und 2026 in 
Betrieb gehen soll. Zunächst verbindet sie eine Wasserstoff-
produktionsanlage von Shell mit einer Raffinerie. Parallel 
dazu wurde eine CO2-Pipeline verlegt. Bis 2030 sollen an-
schließend die küstennahen Industriecluster vernetzt und eine 
Anbindung an einen Wasserstoffspeicher sowie grenzüber-
schreitende Verbindungen nach Deutschland (Norden) und 
Belgien (Süden) geschaffen werden. Für die Verbindung der 
niederländischen Seehäfen mit deutschen Industrieclustern 
im Westen und Süden spielt der Delta Rhine Corridor eine 
zentrale Rolle (PCI-Status). Neben Wasserstoff soll dieser auch 
CO2 in umgekehrter Richtung transportieren. Ursprünglich 
war die Inbetriebnahme für 2028 vorgesehen. 2024 beschloss 
die niederländische Regierung jedoch, dass eine gemeinsame 
Projektgenehmigung für alle Produkte (H2/CO2) erforderlich 
ist. Dies führte zu Verzögerungen in der Planung, sodass nun 
mit einer Fertigstellung zwischen 2031 und 2032 zu rechnen 
ist.

In Belgien soll ebenfalls ein Wasserstoffnetz aufgebaut wer-
den, das primär die Nordseehäfen (Antwerpen und Zeebrügge) 
mit relevanten Industriezentren verbindet. Grenzüberschrei-
tende Verbindungen nach Deutschland und Frankreich sind 
wichtige Bestandteile des Belgian Hydrogen Backbone (PCI-
Status). Als Betreiber wurde Fluxys benannt [26]. Hier unter-
scheidet sich das System von dem in Deutschland, wo es deut-
lich mehr Wasserstoffnetzbetreiber geben wird. Anfang 2025 
wurde eine geplante staatliche Unterstützung in Höhe von 
250 Mio. Euro für den Netzausbau zurückgestellt, wodurch 
sich eine ursprünglich für 2028 geplante Verbindung nach 
Deutschland verzögern dürfte. Im März 2025 begann jedoch 
der Bau eines ersten Abschnitts in den Hafengebieten Ant-
werpen und Gent sowie einer Verbindung zwischen beiden; 
die Fertigstellung ist für 2026 vorgesehen. Ein weiterer Aus-
bau soll sich an der Marktentwicklung orientieren. Wasser-
stoff, der aus Belgien nach Deutschland fließt, soll unter an-
derem über Importterminals bereitgestellt werden. Im Fokus 
steht dabei der Ammoniakpfad (siehe Abschnitt 6).

Aktuell wird auch eine Wasserstoffpipeline von Dänemark 
nach Deutschland entwickelt. Das Projekt „Syvtallet” (PCI-
Status) wird vom dänischen Netzbetreiber Energinet umge-
setzt und soll eine Übertragungskapazität von 3 GW erreichen. 
Energinet schätzt die Gesamtinvestition für das Projekt auf 
7,5 Mrd. DKK (ca. 1 Mrd. Euro). Die 133 km lange Pipeline be-
steht aus neuen und umgerüsteten Gasleitungen und verläuft 
von Esbjerg bis Frøslev an der deutschen Grenze. Ursprünglich 
sollte die Pipeline bereits im Jahr 2028 ihren Betrieb aufneh-
men. Aktuell ist die Inbetriebnahme für das Jahr 2031 geplant. 
Ab 2026 können die Transportkapazitäten für die Pipeline 
gebucht werden. Die für eine Realisierung des Projekts er-
forderliche Mindestkapazitätsbuchung beträgt 0,5 GW. Laut 
Medienberichten stehen Wasserstoffproduzenten aktuell vor 
der Herausforderung, Abnehmer in Deutschland zu finden. 
Dies kann zu Schwierigkeiten bei der Finanzierung der Pro-
jekte führen was wiederum dazu führen kann, dass nicht aus-
reichend Kapazitäten gebucht werden und sich das Projekt 
weiter verzögert [27].

„Aqua Ductus“ ist eine geplante Offshore-Wasserstoffpipeline, 
die durch die deutsche ausschließliche Wirtschaftszone (AWZ) 
verläuft und Teil des Wasserstoffkernnetzes ist. Sie soll einer-
seits Offshore-Elektrolyseure anbinden, andererseits ist lang-
fristig auch eine Verbindung nach Großbritannien/Schottland 
und Norwegen denkbar. Ursprünglich war eine direkte Pipe-
line für blauen Wasserstoff von Norwegen nach Deutschland 
geplant. Diese Pläne wurden jedoch im September 2024 vom
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norwegischen Energiekonzern Equinor aufgrund zu hoher 
Kosten und mangelnder Nachfrage gestoppt. Für eine Pipeline 
zwischen Großbritannien und Deutschland werden derzeit 
erste Machbarkeitsanalysen durchgeführt [28]. Eine Pipeline-
anbindung dieser Länder bleibt vorerst eine Option für die 
Zukunft. Es ist denkbar, dass bestehende Erdgaspipelines in 
der Nordsee langfristig für den Transport von Wasserstoff 
genutzt werden können. Das Projekt erhielt 2025 den 
PCI-Status.

5.4	 Ostseekorridor

Der Ostseekorridor (auch „Baltic Sea Region H2 Corridor“) 
umfasst ein Wasserstoffnetzwerk in der Ostseeregion und 
ihren Anrainerstaaten. Er bezieht Pipelines in Finnland, 
Schweden, Lettland, Estland, Litauen, Polen und Deutschland 
ein. Die Ostseeregion bietet ein hohes Potenzial für die Was-
serstofferzeugung aus Onshore- und Offshore-Windenergie 
sowie Wasserkraft. Über den Korridor können lokale Abneh-
mer, insbesondere aus der Stahl- und Papierindustrie sowie 
der Ammoniakproduktion, versorgt werden. Zudem können 
Exporte nach Zentraleuropa realisiert werden. Zentrale Pro-
jekte des Korridors sind der Nordic-Baltic Hydrogen Corridor 
(NBHC) und der Baltic Sea Hydrogen Connector (BSHC). Bei-
de haben Ende 2025 einen Status als PCI erhalten.

Der NBHC zielt darauf ab, eine Wasserstoffinfrastruktur von 
Finnland über Estland, Lettland, Litauen und Polen bis nach 
Deutschland aufzubauen. Im September 2024 wurde eine Vor-
machbarkeitsstudie abgeschlossen, die ein erhebliches Poten-
zial für erneuerbaren Wasserstoff in der Region identifizierte. 
Im April 2024 erhielt das Projekt den PCI-Status. Die nun 
folgenden detaillierten Machbarkeitsstudien sollen bis Mitte 
2026 abgeschlossen sein.

Geplant ist zudem eine Anbindung des NBHC nach Norden 
über die „Nordic Hydrogen Route“. Diese Initiative von Gas-
grid Finland und Nordion Energi (Schweden) soll eine grenz-
überschreitende Wasserstoffinfrastruktur zwischen beiden 
Ländern schaffen und so die Verbindung zu schwedischen 
H2-Erzeugungspotentialen ermöglichen.

5.5	 Osteuropäischer Korridor

Für den osteuropäischen Korridor ist eine Pipelineverbindung 
zwischen der Ukraine und Zentraleuropa von wesentlicher 
Bedeutung. Die Ukraine verfügt über ein hohes Potenzial er-
neuerbarer Energien, das für die Wasserstoffproduktion ge-

nutzt werden kann. Entlang des Korridors können Bedarfs-
zentren in der Slowakei und Tschechien versorgt werden. Eine 
Anbindung an Österreich, Ungarn, Slowenien und Kroatien 
ist ebenfalls möglich. Die wesentlichen Aktivitäten in diesem 
Korridor erfolgen über das Projekt „Central European Hydro­
gen Corridor” (CEHC) (PCI-Status). Dabei handelt es sich um 
eine 2021 gegründete Initiative. Ziel ist der Aufbau eines mit-
teleuropäischen Wasserstoffkorridors, der grünen Wasserstoff 
aus der Ukraine über die Slowakei und Tschechien zu indus-
triellen Verbrauchszentren in Deutschland transportieren soll. 
Durch die Nutzung bestehender Erdgasleitungen, die für den 
Wasserstofftransport umgerüstet werden, soll sich das geplan-
te Projekt kostengünstig realisieren lassen. Die Gesamtinves-
titionen werden auf 1 bis 1,5 Milliarden Euro geschätzt. Erste 
Machbarkeitsanalysen sehen eine Realisierung bis 2030 als 
technisch möglich an. Vor dem Hintergrund des russischen 
Angriffskriegs gegen die Ukraine ist dieses Zieljahr jedoch 
mit erheblichen Unsicherheiten behaftet.

5.6	 Südosteuropäischer Korridor

Der südosteuropäische Korridor umfasst ein Pipelinenetz-
werk in Griechenland, Bulgarien, Rumänien, Ungarn, der 
Slowakei, Kroatien, Slowenien, Österreich und Tschechien. 
Die wesentliche Entwicklung erfolgt im Rahmen des Projekts 
„South-East European Hydrogen Corridor“ (SEEHyC), das 
Anfang 2024 von sieben Infrastrukturbetreibern ins Leben 
gerufen wurde: DESFA, Bulgartransgaz, Transgaz, FGSZ, Eus-
tream, NET4GAS und OGE. Ein Jahr später schloss sich zudem 
NaTran Deutschland der Partnerschaft an. Das gemeinsame 
Ziel ist der Aufbau einer Wasserstoffpipelineverbindung zwi-
schen Griechenland und Deutschland, die Bulgarien, Rumä-
nien, Ungarn, die Slowakei und Tschechien quert. Ergänzend 
sollen in den beteiligten Ländern weitere Netzabschnitte er-
richtet werden, um Produktionsanlagen anzubinden und lo-
kale Industrien mit Wasserstoff zu versorgen. Die Initiative 
soll zur Diversifizierung der Versorgungsquellen beitragen, 
die Versorgungssicherheit stärken, die europäische Wasser-
stoffproduktion fördern und Wasserstoffimporte aus dem Na-
hen und Mittleren Osten erleichtern. Insgesamt ist ein Pipe-
linenetz mit einer Länge von rund 3.000 km vorgesehen, das 
zu großen Teilen durch Umrüstung bestehender Erdgaslei-
tungen realisiert werden soll. Die Investitionen werden auf 
4,8 bis 6,8 Mrd. Euro geschätzt. Der Betrieb soll 2032 aufge-
nommen werden. Teilprojekte des Korridors erhielten 2025 
PCI-Status.
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06
 

Aufbau des Wasserstoffnetzes in Baden-Württemberg

Wasserstoffkernnetz

Das Wasserstoff-Kernnetz bildet die Grundlage  
für den Aufbau der Wasserstoffinfrastruktur in 
Deutschland. Zwischen 2025 und 2032 sollen 
gemäß dem von der Bundesnetzagentur am  
22. Oktober 2024 genehmigten Kernnetzantrag 
schrittweise etwa 9.040 km Wasserstoffleitungen 
in Betrieb genommen werden. Etwa 60 % des 
Netzes entstehen durch die Umrüstung bestehen-
der Erdgasleitungen, die verbleibenden 40 % durch 
Neubau. 
Der Rechtsrahmen für das Netz ist im Energie
wirtschaftsgesetz (EnWG) festgeschrieben.  
Die Entgeltregelungen und Erlöse werden von der 
Bundesnetzagentur (BNetzA) verantwortet.  
Die Kreditanstalt für Wiederaufbau (KfW) stellt 
für den Aufbau einen Kredit von ca. 24 Milliarden 
Euro bereit: das sogenannte Amortisationskonto. 
Über dieses Konto werden die anfänglichen 
Unterschiede zwischen den zunächst geringen 
Einnahmen aus Netznutzungsentgelten und den 
hohen Abschreibungen der Investitionen der 
Betreiber ausgeglichen. Bis 2055 müssen die 
Auslagen des Amortisationskontos jedoch an die 
KfW zurückfließen. Sollte dieses Ziel nicht erreicht 
werden, übernimmt der Bund 76 % des verbleiben-
den Defizits, während die FNB die restlichen 24 % 
übernehmen sollen (den sogenannten Selbstbehalt 
der Netzbetreiber). Im EnWG ist festgehalten, dass 
der Netzausbau alle zwei Jahre in einem integrati-
ven Prozess überprüft wird, um ihn mit den 
aktuellen Anforderungen in Einklang zu bringen.

Ziel des Kernnetzes ist die Verbindung von 
Erzeugungsstandorten, Verbrauchszentren und 
Importpunkten. Das Wasserstoff-Kernnetz stellt 

eine zentrale Infrastrukturkomponente für die 
Dekarbonisierung der Energieversorgung und 
wesentlicher Industriezweige dar. Eine zügige und 
effiziente Umsetzung des Projekts gilt als 
wesentliche Voraussetzung für den erfolgreichen 
Hochlauf der Wasserstoffwirtschaft in 
Deutschland.

Für die kosteneffiziente und verlässliche Wasserstoffversor-
gung der Industrie und des Energiesektors in Baden-Würt-
temberg ist der Aufbau eines Wasserstoffnetzes von zentraler 
Bedeutung. Entsprechend ist das Land mit mehreren Projekten 
im nationalen Wasserstoffkernnetz vertreten. Die geplanten 
Projekte in Baden-Württemberg belaufen sich auf eine Ge-
samtlänge von rund 470 km, welche eine initiale Wasserstoff-
versorgung in Teilen Baden-Württembergs ermöglichen. Für 
Baden-Württemberg ist die Anbindung an überregionale 
Transportleitungen von großer Bedeutung, um den eigenen 
Bedarf durch Importe decken zu können. Innerdeutsche An-
bindungen erfolgen im Rahmen des Kernnetzes sowohl aus 
Rheinland-Pfalz, Hessen und Bayern. Des Weiteren erfolgt in 
der Region Freiburg eine internationale Anbindung an Frank-
reich. Perspektivisch ist zudem eine Verbindung mit der 
Schweiz vorgesehen. Die Integration in überregionale Ver-
bindungen trägt zur Diversifizierung der Versorgung bei und 
leistet damit einen Beitrag zur Versorgungssicherheit im 
Bundesland.

Das Wasserstoffkernnetz ist ein erster Baustein einer groß-
flächigen Wasserstoffinfrastruktur. Über das eigentliche 
Kernnetz wird jedoch nur eine geringe Zahl von Nutzern er-
schlossen, darunter vor allem Großabnehmer wie Raffinerien, 
Stahlwerke, Chemieparks und Kraftwerke. Der Großteil der 
Unternehmen in Baden-Württemberg wird heute über Verteil-
netze mit Erdgas versorgt. Um diese Unternehmen künftig 
mit Wasserstoff versorgen zu können, müssen Wasserstoffver-
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teilnetze ausgebaut beziehungsweise Erdgasverteilnetze um-
gestellt werden. Die zeitliche Planung solcher Umstellungen 
ist sowohl für Netzbetreiber als auch für Abnehmer an-
spruchsvoll. Ein planbarer Wasserstoffbedarf spielt daher eine 
entscheidende Rolle, um einen wirtschaftlichen Netzbetrieb 
zu ermöglichen und zusätzliche Netzkosten für die Nutzer zu 
begrenzen.

Ein differenzierter Blick ist zudem auf die mögliche Nutzung 
von Niederdrucknetzen zur Versorgung von Haushalten zur 
Wärmebereitstellung zu richten. Der Einsatz von Wasserstoff 
zur Bereitstellung von Gebäudeenergie erscheint allerdings 
aus wirtschaftlichen Gründen nur in begrenztem Umfang 
realistisch. Einige Versorgungsunternehmen gehen daher 
bereits davon aus, dass Teile der Netze für Endverbraucher 
stillgelegt werden.

6.1	 Wasserstoffkernnetz in 
Baden-Württemberg

Mit dem Kernnetz werden in Baden-Württemberg zentrale 
Verbrauchsschwerpunkte erschlossen. Dazu zählen der Groß-
raum Stuttgart und die Region Rhein-Neckar, Ostwürttem-
berg, Oberschwaben, der östliche Bodenseeraum, der Hoch-
rhein, Freiburg und die Region Mannheim/ Karlsruhe. Weitere 
Regionen in Baden-Württemberg werden vorerst keine Mög-
lichkeit haben, die im Aufbau befindliche Wasserstoffinfra-
struktur direkt zu nutzen. Für Baden-Württemberg sind im 
Kernnetzantrag fünf Projekte hinterlegt, die den Aufbau von 
Wasserstoffleitungen mit einer Gesamtlänge von 470 km er-
möglichen. Bei den Projekten handelt es sich um die Süddeut-
sche Erdgasleitung (SEL), Flow2H2ercules, Hittistetten-Lin-
dau, RHYn Interco und H2@Hochrhein. Die durch die Projekte 
realisierten Leitungen, deren skizzierter Verlauf sowie die 
dadurch erschlossenen Regionen sind in Abbildung 11 dar-
gestellt. Details zu Routenverlauf, technischen Aspekten und 
dem geplanten Zeitpunkt der Inbetriebnahme sind in Tabelle 
2 aufgeführt. Weitere Details aus den Unterlagen des Kern-
netzantrags sowie weiteren Quellen können für die Projekte 
den folgenden Unterkapiteln entnommen werden.

Auch die Einbindung Baden-Württembergs in die nationalen 
und internationalen Wasserstoffnetze erfolgt über das Kern-
netz (siehe Abbildung 11). Über die innerdeutschen Projekte 
H2ercules und FLOW können große Mengen Wasserstoff nach 
Baden-Württemberg gelangen. Beide Projekte sind zentrale 
Verbindungsachsen innerhalb des deutschen Kernnetz. H2er-
cules ist eine zentrale Transportleitung im Westen Deutsch-
lands und kann Wasserstoff aus der Nordseeregion nach Ba-
den-Württemberg leiten. Ebenfalls Teil des Projekts ist eine 
West-Ost-Verbindung zur Anbindung des Südwesteuropäi-
schen Korridors von Frankreich kommend über das Saarland. 
Zusätzlich erfolgt ein direkter Grenzübertritt von Wasserstoff 
aus Frankreich über das RHYn Interco Projekt im Großraum 
Freiburg. Auch diese Verbindung ermöglicht Importe über den 
Südwestlichen Korridor. Im Osten münden langfristig die Pro-
jekte SEEHyC und CEHC des Osteuropäischen Korridors in 
der H2ercules Leitung. Die FLOW-Leitung führt vom Nord-
osten Deutschlands bis nach Baden-Württemberg und kann 
Wasserstoff aus Mecklenburg und Brandenburg sowie Importe 
über den Ostseekorridor transportieren. Über die HyPipeBa-
varia Pipeline werden die Importe des Südlichen Korridors 
(insbesondere SouthH2) nach Baden-Württemberg ermöglicht. 
Langfristig können zudem Importe über den Südlichen Kor-
ridor über die Schweiz (Alpine Hydrogen Corridor) nach Ba-
den-Württemberg gelangen. 
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Abbildung 11: Übersicht des genehmigten Kernnetzes mit den Anbindungen der (inter)nationalen Projekte an  

Baden-Württemberg über HY-FEN und RHYn Interco aus Frankreich, SoutH2 über Bayern und Flow bzw. Flow2H2ercules
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Bezeichnung Route/Regionen (Kernnetz ID) Pipeline Geplante 
Inbetriebnahme*

Süddeutsche Erd-
gasleitung (SEL)

Lampertheim (Hessen), Region  
Rhein-Neckar, Stuttgart, Ostwürttemberg, 

Bissingen (Bayern) (KLN082-01,  
KLN083-01, KLU114-KLU116)

DN: 1.000 bis 1.200 mm 
DP: 100 bar 

258 km, davon 129 km Neubau, 129 km 
Umstellung

12/2030

FLOW2H2ercules
Ludwigshafen nach Karlsruhe 

(KLN014-01)

DN: 800 mm 
DP: 80 bar 

59 km, Neubau
12/2030

Lindau
Hittistetten nach Lindau 

 (KLU118-01)

DN: 300 mm 
DP: 70 bar 

120 km, Umstellung
12/2032

RHYn Interco
Bad Krozingen, Freiburg,  

March-Buchheim (KLN084-01, KLU117-01, 
KLU119-01, AND098-01)

DN: 400 (200) mm 
DP: 70 & 80 bar 

47,5 km, davon 15 km Neubau, 32,5 km 
Umstellung

2030

H2@Hochrhein
Dogern, Albbruck, Grenzach-Wyhlen 

(AND099-01)

DN: 300 mm 
DP: 70 bar 

58 km, Neubau
2030

DN: Nominaler Durchmesser; DP: Auslegungsdruck; Umstellung: von Erdgasbetrieb

Tabelle 2: Übersicht der Kernnetzprojekte in Baden-Württemberg
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Süddeutsche Erdgasleitung (SEL) 

Zentrales Element des Wasserstoffkernnetzes in Baden-Würt-
temberg ist die Süddeutsche Erdgasleitung (SEL). Die SEL war 
bereits vor dem Kernnetzantrag als Erdgasleitung in Planung. 
Ausgehend vom Anschluss in Lampertheim (Hessen) werden 
die Region Rhein-Neckar, der Großraum Stuttgart, Ostwürt-
temberg bis nach Bissingen (Bayern) sukzessive erschlossen 
[30]. Im Endausbau wird die Leitung eine Länge von ca. 258 
km aufweisen. Die SEL soll zukünftig insbesondere Industrie-
zweige (u.a. Chemie, Raffinerien sowie Glas- und Zementwer-
ke) und KWK-Anlagen mit Wasserstoff versorgen. Wichtige 
Anschlussnehmer und Treiber stellen die sogenannten „H2-
ready Fuel Switch“-Kraftwerke der EnBW in Altbach/Deizisau, 
Heilbronn, Stuttgart-Münster und Stuttgart-Gaisburg dar. 
Diese werden derzeit für den Betrieb mit Erdgas umgebaut 
und sollen später auf den Betrieb mit Wasserstoff umgestellt 
werden. Das wasserstofffähige Gasturbinen-Kraftwerk am 
Standort Stuttgart-Münster hat bereits im April 2025 seinen 

Betrieb aufgenommen [31]. Zuvor wurden die Kraftwerke über 
Jahrzehnte mit Steinkohle befeuert. Die Umstellung der SEL 
ist somit ein entscheidender Faktor für den Hochlauf der Was-
serstoffwirtschaft in Baden-Württemberg. Wann die Umstel-
lung der Kraftwerke auf Wasserstoff vollzogen wird, hängt 
von der Ausgestaltung der kommenden Kraftwerksstrategie 
ab.
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H2-ready Kraftwerke 

Ein Kraftwerk, meist ein Erdgaskraftwerk, wird als 
„H2-Ready“ bezeichnet, wenn dieses mit begrenz-
tem Aufwand ganz oder teilweise auf den Betrieb 
mit Wasserstoff als Brennstoff umgestellt werden 
kann. Eine rechtsverbindliche Definition oder 
Anforderung für H2-Ready-Kraftwerke gibt es 
nicht. Auch einzelne Komponente, Bauteile oder 
Teilsysteme wie beispielsweise Rohrleitungen 
werden teilweise als „H2-Ready“ bezeichnet. 
Privatwirtschaftlich anerkannte Definitionen wie 
beispielsweise der „Leitfaden zur Definition der 
H2-Readiness von Kraftwerken“ vom TÜV Süd 
sind verfügbar und werden teilweise von der 
Industrie angewendet. So hat Siemens Energy 
bereits 2021 eine entsprechende Zertifizierung für 
sein Kraftwerkskonzept vom TÜV Süd erhalten. 
Die Möglichkeit zur Umstellung von Erdgas- auf 
Wasserstoffbetrieb ist in der Vergangenheit auch 
Thema bei den Überlegungen der Bundesregierung 
im Kontext der Kraftwerksausschreibungen 
gewesen.

 
Der letzte Abschnitt der SEL von Kraftwerk Altbach bis nach 
Bissingen (Bayern) ist als reine Wasserstoffleitung geplant 
und wird im Gegensatz zu den übrigen Abschnitten nicht zu-
vor mit Erdgas betrieben. Für den Abschnitt von Esslingen 
bis nach Bissingen liegt ein Planfeststellungsbeschluss vor; 
ein Baustart wird in den kommenden Jahren erwartet. Poli-
tisch wird eine zügige Umsetzung angestrebt, um den Hoch-
lauf nicht zu verzögern. Ein erster Teilabschnitt der SEL ist 
bereits für die Durchleitung von Erdgas in Betrieb. Die spätere 
Wasserstoffversorgung der SEL soll über die FLOW-Leitung 
erfolgen, die über Hessen nach Baden-Württemberg führt. Die 
Weiterführung der SEL nach Bayern ermöglicht zudem eine 
Anbindung an Importe über das Projekt SoutH2.

FLOW2H2ercules Ludwigshafen-Karlsruhe 

Mit dem Neubau der 59 km langen FLOW2H2ercules-Pipeline 
wird die Region Karlsruhe erschlossen. Hauptabnehmer sind 
KWK-Anlagen sowie der Raffineriesektor, insbesondere  
die MIRO-Raffinerie in Karlsruhe. Die Pipeline verläuft  
von Ludwigshafen westlich entlang des Rheins und erreicht 
baden-württembergisches Gebiet erst im Raum Karlsruhe. Die 

Leitung wird vom Netzbetreiber GASCADE geplant und um-
gesetzt. Die Inbetriebnahme ist für Ende 2030 vorgesehen.

Lindau 

Die Leitung von Hittistetten (Bayern) bis nach Lindau wird 
durch die Umstellung einer bestehenden Erdgasleitung (Iller-
tal-Leitung oder Donau-Bodensee-Leitung) auf Wasserstoff 
realisiert [32]. Von Hittistetten startend werden die Landkreis 
Biberach und Ravensburg durchquert, bis sie in Lindau endet. 
Sie bedient laut Kernnetzantrag vorrangig die Chemie- und 
die Glasindustrie. Darüber hinaus dient sie der Einbindung 
von lokalen Elektrolyseuren. Die 120 km lange Leitung soll 
mit der Umstellung der SEL erfolgen, für welche die Inbetrieb-
nahme im Kernnetzantrag mit Dezember 2032 angegeben ist. 
Durch das Ende der Leitung in Lindau werden weitere Regio-
nen (z. B. Friedrichshafen) am Bodensee vorerst nicht an das 
Wasserstoffnetz angebunden. Die Umsetzung des Projektes 
erfolgt durch terranets bw. 

RHYn Interco 

RHYn Interco (Rhine HYdrogen Network) bildet den Teil des 
deutschen H2-Kernnetzes für die Region Oberrhein im süd-
westlichen Baden-Württemberg. Die Leitung mit einer Trans-
portkapazität von 0,5 GWh/h [33] besteht überwiegend aus 
umgestellten Erdgasleitungen und wird durch einen 15 km 
langen Neubau ergänzt. Die Leitungsabschnitte werden durch 
terranets bw und badenovaNETZE realisiert. Die terranets bw 
ist hierbei für den Neu- und Umbau des Übertragungsnetzes 
verantwortlich, badenovaNETZE für den Verteilnetzabschnitt 
(March-Buchheim). Die RHYn Interco stellt eine Verbindung 
zur französischen Region Grand Est her. Sie wird als erste 
Leitung in Baden-Württemberg den Raum Freiburg mit Was-
serstoff versorgen und verläuft durch den westlichen Land-
kreis Breisgau-Hochschwarzwald sowie den Stadtkreis Frei-
burg. Die Leitung soll insbesondere Chemieunternehmen (z. B. 
Cerdia) sowie KWK-Anlagen, etwa am Universitätsklinikum 
Freiburg, versorgen. Eine perspektivische Verlängerung des 
rund 60 km langen Abschnitts von terranets bw bis nach Of-
fenburg/Kehl könnte bis 2035 weitere Industrien anbinden, 
beispielsweise die Stahlwerke Kehl und die Papierfabrik Ko-
ehler SE. Dieser Abschnitt ist jedoch nicht Teil des aktuellen 
Kernnetzes.
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Abbildung 12: Vereinfachte schematische Darstellung der Gasnetzebenen (Betriebsdrücke können abweichen)

H2@Hochrhein 

Die H2@Hochrhein ist die zweite Wasserstoffpipeline der ba-
denovaNETZE im südwestlichen Baden-Württemberg und 
verläuft von Grenzach-Wyhlen bis Waldshut-Tiengen. Ein ers-
ter 9 km langer Teilabschnitt (H2@Hydro) der Leitung von 
Dogern bis Albbruck ist derzeit im Bau und wird vom Umwelt-
ministerium Baden-Württemberg gefördert [34]. Der Trassen-
verlauf folgt weitgehend dem Rhein entlang der deutsch-
schweizerischen Grenze, was perspektivisch auch eine 
Anbindung an die Schweiz ermöglichen könnte und den 
potenziellen Nutzerkreis erweitert. Die Leitung wird eine Ge-
samtlänge von 58 km aufweisen. Im deutschen Kernnetz stellt 
dieses Projekt einen Sonderfall dar, da es sich hierbei vorerst 
um ein Inselnetz handeln wird. Das Energieunternehmen 
RWE plant die Errichtung eines Elektrolyseurs mit einer Ka-
pazität von 50 MW am Wasserkraftwerk Albbruck, welcher 
die Versorgung der angeschlossenen Abnehmer sicherstellen 
soll. Primär wird die Leitung die Wirtschaftsregion am Hoch-
rhein mit seinen energieintensiven Betrieben mit Wasserstoff 
versorgen können. 

6.2	 Weiterer Aufbau von Wasserstoffnetzen

Von einem direkten Anschluss an das Wasserstoffkernnetz 
(als mittelfristig wesentlicher Teil des verfügbaren H2- 
Transportnetzes) können nur wenige Verbraucher. Dies trifft 
meist nur auf größere Industriebetriebe (Stahlwerke, Raffine-
rien, Chemieparks) oder wasserstofffähige Kraftwerke zu. Ein 
Großteil der Unternehmen wird hingegen keinen direkten 
Zugang zum Wasserstoffkernnetz erhalten. Hierfür ist ein 

weiterer Auf- bzw. Umbau von Transport- und Verteilnetzen 
erforderlich. 

Abbildung 12 zeigt eine schematische Darstellung der Gas-
netzebenen. Ein Großteil des Kernnetzes ist dem Transport-
netz zugeordnet, ein kleinerer Anteil dem Verteilnetz. Im 
Folgenden soll auf den weiteren Aufbau von Netzen für den 
Transport und die Verteilung von Wasserstoff eingegangen 
werden.

Transportnetz

Das zentrale Transportnetz für Wasserstoff wird durch das 
Kernnetz repräsentiert. Darüber hinaus sind perspektivisch 
Erweiterungen möglich. Abbildung 13 zeigt das Erdgastrans-
portnetz in Baden-Württemberg, welches im Rahmen der 
Energiesystemtransformation mittel- bis langfristig für den 
überregionalen Transport von Wasserstoff genutzt werden 
kann. Hierzu zählen beispielsweise die geplante Verlängerung 
von RHYn Interco nach Offenburg/Kehl sowie die Umstellung 
der Trans-Europa-Naturgas-Pipeline (TENP). Die Umstellung 
von Erdgasfernleitungen auf Wasserstoff würde eine deutlich 
flächendeckendere Verteilung im Bundesland ermöglichen.
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Abbildung 13: Schematische Darstellung der Erdgasfernleitungen in Süddeutschland

Weitere Planungen von Wasserstofftransportleitungen, die über 
den Umfang des Kernnetzantrags hinausgehen, erfolgen im 
Rahmen des gemeinsamen Netzentwicklungsplans (NEP) Gas 
und Wasserstoff. Dafür erstellen die Fernleitungsnetzbetreiber 
und Wasserstoffnetzbetreiber alle zwei Jahre einen Szenario-
rahmen mit zentralen Annahmen zu Produktion, Verbrauch 
sowie Import/Export, der anschließend von der Bundesnetz-
agentur genehmigt wird. Dazu wird alle zwei Jahre eine bundes-
weite Marktabfrage durchgeführt. Auf dieser Grundlage ent-
steht der NEP Gas und Wasserstoff unter öffentlicher Beteiligung 
und mit abschließender behördlicher Bestätigung. Ziel ist eine 
abgestimmte, bedarfsgerechte und klimazielorientierte Ent-
wicklung der deutschen Gas- und Wasserstoffnetze. Nach Ab-
schluss des Prozesses können die im NEP definierten Projekte 
in die Planungs- und Umsetzungsphase überführt werden.

Verteilnetzebene

Auch bei weiterem Ausbau des Transportnetzes ist für die 
Versorgung vieler Unternehmen der Auf- bzw. Umbau von 
Verteilnetzen mindestens ebenso relevant, auch für die  
Anbindung an das Kernnetz. Analog zur heutigen Erdgasver-
sorgung wird die Wasserstoffversorgung vieler Unternehmen 
über Verteilnetze erfolgen. Diese haben daher eine hohe  
Bedeutung für die Versorgung von Unternehmen in Baden-
Württemberg, insbesondere im produzierenden Mittelstand. 
Die Relevanz der Verteilnetze zeigt sich auch anhand des  
heutigen Erdgasnetzes: Das Fernleitungsnetz in Deutschland 
hat eine Länge von rund 42.400 km, daran sind jedoch  
nur etwa 500 industrielle und gewerbliche Letztverbraucher 
angeschlossen.
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Abbildung 14: Gasabsatz nach Verbrauchergruppe in 

Baden-Württemberg 2023

Demgegenüber stehen Gasverteilnetze mit einer Länge von 
rund 562.000 km, an die etwa 1,8 Mio. industrielle und ge-
werbliche Letztverbraucher angeschlossen sind [35].

Die Umstellung von Verteilnetzen beziehungsweise die An-
schlussleitungen von Unternehmen an das Transportnetz sind 
nicht Teil des Kernnetzes und fallen auch nicht unter die Re-
gulierung des Netzentwicklungsplans. Bislang gibt es keine 
verpflichtenden bundesweiten Vorgaben oder Regelungen für 
Verteilnetzbetreiber zur Umstellung von Erdgas- auf Wasser-
stoffverteilnetze. Entscheidungen zu Zeitplan und Umfang 
liegen daher bei den Verteilnetzbetreibern. Als mögliches Pla-
nungsinstrument für einen schrittweisen Umbau des Gasver-
teilnetzes auf Wasserstoff kann der Gasnetzgebietstransfor-
mationsplan-Prozess des Gasnetzgebietstransformationsplans 
gemäß DVGW-Merkblatt G 2100 herangezogen werden [36].

Ein Finanzierungsmodell analog zum Amortisationskonto des 
Kernnetzes, das die Finanzierungslücke zwischen hohen An-
fangsinvestitionen und zunächst begrenzten Netzentgeltein-
nahmen überbrückt, existiert für Wasserstoffverteilnetze 
bislang nicht. Die DBI-Gruppe schätzt, dass für die Umstellung 
der Erdgasverteilnetze auf Wasserstoff im Vergleich zur regu-
lären Modernisierung zusätzliche Kosten von rund 4 Mrd. 
Euro anfallen [37]. 

Aufgrund des schwer planbaren Wasserstoffhochlaufs stellt 
der Auf- bzw. Umbau von Verteilnetzen für Netzbetreiber ein 
höheres Risiko dar. Ohne ausreichende Auslastung können 
zudem die zusätzlichen Netzentgelte für Verbraucher deutlich 
ansteigen.

Niederdrucknetze (als Teil des Verteilnetzes) 

Eine wesentliche Herausforderung ist die mögliche Trans-
formation der Niederdrucknetze. Diese versorgen heute vor 
allem private Haushalte mit Erdgas zur Wärmebereitstellung. 
In Baden-Württemberg entfielen 2023 mit rund 26,6 TWh 
knapp 40 % des Erdgasabsatzes auf private Haushalte [38]. 
Bundesweit gilt ab 2045 ein Betriebsverbot für Heizkessel mit 
fossilen Brennstoffen (GEG § 72 Abs. 4). In Baden-Württem-
berg wird bereits ab 2040 angestrebt, auf fossile Brennstoffe 
zu verzichten [39]. Daraus ergibt sich ein erheblicher Anpas-
sungsbedarf in der Gebäudeenergieversorgung, der massive 
Auswirkungen auf Nutzung, Betrieb und Auslastung der Nie-
derdruckebene des Gasnetzes haben wird.

Nach Angaben von Netzbetreibern sind Niederdrucknetze in 
Deutschland zum großen Teil technisch für Wasserstoff nutz-
bar [35]. Es ist jedoch davon auszugehen, dass eine Umstellung 
nur in wenigen Fällen erfolgen wird. Dies ist weniger durch 
die Gasinfrastruktur begründet, sondern vielmehr durch die 
erwartete meist fehlende Wirtschaftlichkeit wasserstoffba-
sierter Gebäudewärme gegenüber alternativen Heiztechno-
logien. Eine Analyse von Fraunhofer ISI und Fraunhofer IEG 
ermittelte Endverbraucherkosten für Wasserstoff in den Jah-
ren 2035 und 2045 (unter Einbezug von Produktions-, Spei-
cher- und Netzkosten) kommt zu dem Ergebnis, dass diese 
deutlich über heutigen Erdgaspreisen von 8,4 ct/kWh liegen 
werden. Für 2035 wurden Wasserstoffkosten von etwa 21 bis 
33 ct/kWh ermittelt, die sich bis 2045 lediglich auf 16 bis 28 
ct/kWh reduzieren [40]. Auch weitere Studien gehen von hö-
heren Kosten für Wärmebereitstellung über Wasserstoff aus 
[41], [42], [43]. Es ist daher zu erwarten, dass vorwiegend ein 
Technologiewechsel in Richtung Alternativen wie Wärme-
pumpen und Wärmenetze erfolgt. Der Einsatz von Wasserstoff 
zur Wärmebereitstellung in Wärmenetzen, insbesondere über 
KWK-Anlagen, ist dagegen durchaus zu erwarten [44].

Eine Orientierung, in welchen Gebieten Wasserstoff perspek-
tivisch als Option für die Gebäudebeheizung in Betracht 
kommt, können der kommunalen Wärmeplanung entnommen 
werden. Die förmliche Ausweisung von Wasserstoffnetzaus-
baugebieten erfolgt jedoch durch die zuständige Landesstelle. 
Eine Nutzungspflicht von Wasserstoff zur Wärmebereitstel-
lung besteht in einem Wasserstoffnetzausbaugebiet allerdings 
nicht. Vor dem Hintergrund der Verfügbarkeit von Wasserstoff
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sowie der Kosten für die Bereitstellung ist daher davon aus-
zugehen, dass die Länge der betriebenen Gasverteilnetze – 
insbesondere auf der Niederdruckebene – künftig deutlich 
zurückgehen wird. Der Mannheimer Energienetzbetreiber 
MVV Netze hat beispielsweise im November 2024 erklärt, die 
Stilllegung des Gasverteilnetz bis zum Jahr 2035 zu erwägen. 
Eine Umstellung der Gasversorgung von Letztverbrauchern 
im Niederdruckbereich auf Wasserstoff soll nicht erfolgen. Der 
in Mannheim verfolge Lösungsansatz fokussiert sich auf den 
Ausbau von Fernwärme und Wärmepumpen. 

Insgesamt erscheint langfristig eine Stilllegung weiter Teile 
des Niederdrucknetzes wahrscheinlich. Für eine Stilllegung 
bedarf es eine Umsetzung des Europäischen Gas- und Wasser-
stoff-Binnenmarktpakets in nationales Recht. Dies hat bis 
spätestens August 2026 zu erfolgen. Ein erster Gesetzentwurf 
des dahingehend novellierten EnWG wurde im November 2025 
vorgestellt [45].
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Rolle von maritimen Wasserstoffimporten und Derivaten 
für Baden-Württemberg

Neben dem Import von gasförmigem, komprimiertem Wasser-
stoff über das Pipelinenetz kann Wasserstoff auch auf dem 
Seeweg in verflüssigter Form oder als Wasserstoffderivat im-
portiert werden. Als Wasserstoffderivate werden chemische 
Energieträger auf Wasserstoffbasis bezeichnet. Diese lassen 
sich häufig einfacher per Schiff, Schiene oder Trailer trans-
portieren als Wasserstoff selbst. Dadurch wird der Import 
nachhaltiger Energieträger auch aus Regionen möglich, zu 
denen (vorerst) keine Pipelineverbindungen bestehen. Dies 
betrifft nicht nur weit entfernte Regionen (z. B. Australien, 
Brasilien, Chile, Namibia, Oman oder VAE), sondern betrifft 
auch Regionen innerhalb Europas, etwa den Norden Norwe-
gens oder Schottland. Wasserstoffderivate können einerseits 
als Rohstoff direkt in Produktionsprozessen (z. B. in der che-
mischen Industrie) eingesetzt werden. Andererseits können 
sie als Wasserstoffträger genutzt werden, aus denen Wasser-
stoff wieder freigesetzt wird. Importterminals mit Anlagen 
zur Wasserstofffreisetzung können dabei künftig eine wich-
tige Rolle spielen, da sie als Bindeglied zwischen dem Import 
von Wasserstoffderivaten und der Pipelineinfrastruktur zur 
gasförmigen Verteilung von Wasserstoff fungieren. Für den 
maritimen Import werden insbesondere die folgenden wasser-
stoffbasierten Energieträger diskutiert:

	■ Flüssigwasserstoff (LH2): Wasserstoff kann bei etwa -253°C 
verflüssigt und anschließend mit einer hohen volumetri-
schen Energiedichte gespeichert und transportiert werden. 
Für eine großtechnische Umsetzung ist eine deutliche 
Skalierung heutiger Technologien erforderlich. Flüssigwas-
serstoff kann effizient verdampft und in das Pipelinenetz 
eingespeist werden. Die direkte Anwendung von Flüssig-
wasserstoff als Kraftstoff wird insbesondere im straßenge-
bundenen Güterverkehr aber auch der Luftfahrt gesehen.

	■ Ammoniak (NH3): Ammoniak wird im Haber-Bosch 
Prozess aus Wasserstoff und Stickstoff hergestellt. Für 

Ammoniak existieren global etablierte Märkte, Infra-
strukturen und ausgereifte Prozessketten. Heutzutage 
wird Ammoniak überwiegend zur Herstellung von 
Düngemitteln genutzt. Zukünftige zusätzliche Anwen-
dungen umfassen die Nutzung als Treibstoff in der 
Schifffahrt sowie als Wasserstoffträger. 

	■ Methanol (MeOH): Methanol ist ein wichtiger Grundstoff 
für zahlreiche Produkte der Chemieindustrie. Zusätzlich 
ist künftig die Nutzung als Treibstoff in der Schifffahrt zu 
erwarten. Methanol ist zudem ein Zwischenprodukt für 
die Herstellung nachhaltiger Kraftstoffe wie etwa 
synthetischer Flugkraftstoffe. Eine Nutzung als Wasser-
stoffträger ist weniger zu erwarten, da die mit der 
Herstellung von Methanol erforderliche Versorgung mit 
erneuerbarem Kohlenstoff zu kostspielig ist.

	■ LOHC: Wasserstoff kann in flüssige Trägerflüssigkeiten 
Liquid Organic Hydrogen Carriers (LOHC) eingebunden 
und ähnlich wie heutige fossile Flüssigkraftstoffe bei 
Umgebungstemperaturen transportiert und gespeichert 
werden. Vorteilhaft ist die potenzielle Weiternutzung 
bestehender Infrastrukturen. Eine Herausforderung ist 
der energieintensive Prozess der Wasserstofffreisetzung.

	■ Darüber hinaus gibt es weitere, in der heutigen Diskus-
sion jedoch weniger relevante, Derivate wie beispielsweise 
Dimethylether (DME) oder verflüssigtes synthetisches 
Methan (eLNG).

Baden-Württemberg ist über die Binnenschifffahrt auf dem 
Rhein sehr gut an die ARA-Häfen (Amsterdam, Rotterdam 
und Antwerpen) angebunden. Maritim transportierter Was-
serstoff beziehungsweise dessen Derivate können somit über 
die Wasserstraße direkt nach Baden-Württemberg transportiert 
und dort genutzt werden. Hierfür eignen sich insbesondere  
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Nutzung als

Anwendung Vorteile NachteileWasser- 
stoffträger Rohstoff Energie

träger

LH2

	− Kraftstoff in der 
Mobilität
	− Wasserstoffimport

	− Hohe intrinsisch Reinheit
	− Erfordert geringen 
Energieeinsatz im 
Importland

	− Verluste (Boil-Off) bei 
Lagerung und Transport
	− Skalierung und Technologie-
entwicklung notwendig 
(Produktion, Speicherung, 
Transport)

LOHC

	− Wasserstoffimport 	− Nutzung existierender 
Infrastrukturen 
(Mineralölinfrastrukturen)
	− Vorteilhafte Transport-
eigenschaften (drucklos, 
Umgebungstemperatur)

	− Hoher Energiebedarf für 
H2-Freisetzung im Importland
	− keine Relevanz als Rohstoff 
oder Energieträger

NH3

	− Herstellung 
Düngemittel
	− Grundstoffchemie
	− Kraftstoff im 
Schiffsverkehr
	− Wasserstoffimport

	− Existierende Infrastrukturen 
(Produktion, Terminals, 
Schiffe, Speicher)
	− Etablierter Welthandel

	− Höhere Sicherheitsanforde-
rungen durch Toxizität
	− Bisher keine großtechnischen 
Ammoniak-Cracker umgesetzt

MeOH

	− Grundstoff- und 
Petrochemie
	− Kraftstoff im 
Schiffsverkehr

	− Etablierte Infrastrukturen 
(Produktion, Terminals, 
Schiffe, Speicher)
	− Etablierter Welthandel
	− Vorteilhafte 
Transporteigenschaften
	− (drucklos,
	− Umgebungstemperatur)

	− Herausforderung bei der
	− Bereitstellung von erneuerba-
rem CO2 zur Herstellung

Tabelle 3: Wasserstoffträger und -Derivate mit den jeweiligen Anwendungsbereichen sowie Vor- und Nachteilen

Q
u

el
le

: e
ig

en
e 

D
ar

st
el

lu
n

g

die Binnenhäfen in Mannheim, Karlsruhe und Kehl, da sich 
in deren Umfeld relevante Industrieabnehmer (Chemie, Raf-
finerien) befinden. Die Binnenhäfen verfügen zudem über Er-
fahrung im Umschlag teilweise gefährlicher Stoffe. Eine Rück-
umwandlung zu Wasserstoff in Baden-Württemberg kann eine 
Option darstellen, um eine lokale H2-Versorgung aufzubauen, 
bis ausreichend Wasserstoff über Pipelines verfügbar ist. Dies-
bezüglich besteht allerdings die Gefahr von „Stranded Assets“, 
sobald Wasserstoff in größeren Mengen über Pipelines bereit-
gestellt wird. Realistischer erscheint eine Rückumwandlung 
in großen Seehäfen mit anschließendem Transport über das 
Pipelinenetz.

Überlegungen gibt es auch zum Transport von Ammoniak per 
Pipeline von den Seehäfen ins Inland. So hat beispielsweise 
die „Clean Ammonia Innovation Platform“, ein Zusammen-
schluss großer europäischer Energie- und Infrastrukturunter-
nehmen, auslegungs- und sicherheitstechnische Aspekte einer 
Ammoniakpipeline von Rotterdam bis nach Karlsruhe unter-
sucht und die grundsätzliche Machbarkeit bestätigt [46]. Wei-
tergehende Planungen sind jedoch nicht bekannt. Abhängig 
vom Zustand (Temperatur und Druck) kann auch der Trans-
port über die Schiene eine Option sein [47]. Ammoniak als 
Wasserstoffträger gilt derzeit für die meisten maritimen Ex-

portprojekte als bevorzugte Option. Der Vorteil liegt im hohen 
technischen Reifegrad von Produktion, Speicherung und 
Transport. Entwicklungs- und Skalierungsbedarf besteht vor 
allem beim Prozess der Wasserstofffreisetzung, dem soge-
nannten Cracking (siehe Textbox). Dennoch ist in mehreren 
deutschen und europäischen Seehäfen der Aufbau von Am-
moniakcrackern geplant. Zentrale Technologien für andere 
Importoptionen wie Flüssigwasserstoff oder LOHC weisen 
entlang der gesamten Versorgungskette aktuell einen gerin-
geren Entwicklungsstand auf. Dennoch gibt es relevante Ak-
tivitäten. Ein Beispiel ist eine Absichtserklärung zwischen 
Daimler Truck, dem Hamburger Hafen (HHLA) und Kawasaki. 
Die Unternehmen untersuchen derzeit die Möglichkeit Flüs-
sigwasserstoff über den Hamburger Hafen für das europäische 
Hinterland zu importieren [48]. Eine weitere Initiative befasst 
sich mit dem Export von Flüssigwasserstoff aus dem Sultanat 
Oman nach Amsterdam mit anschließendem Weitertransport 
per Binnenschiff und Bahn [49]. Technologien für Transport 
und Speicherung von Methanol, DME und SNG sind zwar ver-
fügbar, jedoch stellt die klimaneutrale Bereitstellung von 
Kohlenstoff zur Synthetisierung der Stoffe eine zentrale Her-
ausforderung dar. Tabelle 3 fasst die Anwendungsmöglich-
keiten sowie die Vor- und Nachteile der Wasserstoffträger bzw. 
-Derivate zusammen.
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Wie groß die Rolle maritimer Wasserstoffimporte für Deutsch-
land und Baden-Württemberg letztlich sein wird, ist derzeit 
noch unklar. Im Vergleich zu Pipelineimporten sind die Infra-
strukturen (Häfen, Flotten) und deren Kapazitäten einfacher 
zu skalieren, was eine verbesserte Auslastung ermöglicht. 
Weiterhin ist ein flexibler und diversifizierter Bezug aus 
unterschiedlichen Exportregionen möglich. Dennoch sind ins-
gesamt höhere Wasserstoffkosten zu erwarten. 

Unabhängig von ihrer Nutzung als Wasserstoffträger ist zu 
erwarten, dass importierte Derivate eine zentrale Rolle bei der 
Rohstoffversorgung nachgelagerter Prozesse, etwa in der che-
mischen Industrie, übernehmen werden. Aufgrund des der-
zeitigen Fokus von maritimen Importprojekten auf Ammoniak 
werden in den folgenden Unterkapiteln ausgewählte Aspekte 
vertieft. 

7.1	 Herkunft von grünem und blauem 
Ammoniak

Weltweit werden derzeit jährlich rund 200 Millionen Tonnen 
Ammoniak produziert, von denen etwa 10 % international ge-
handelt werden. Die Produktion erfolgt nahezu ausschließlich 
auf Basis fossiler Energieträger (Erdgas, Kohle). Zu den größ-
ten Ammoniakexporteuren zählen traditionell Länder mit 
hohen Erdgasvorkommen, darunter Trinidad und Tobago, 
Saudi-Arabien, Indonesien, Kanada, die USA und Algerien. Bis 
2050 wird eine Verdopplung des Ammoniakbedarfs erwartet, 
insbesondere aufgrund der Nutzung als Wasserstoffträger und 
als Kraftstoff. Der zusätzliche Bedarf soll primär durch er-
neuerbaren (grünen) Ammoniak sowie durch fossilen Ammo-
niak mit CO2-Abscheidung (blauen Ammoniak) gedeckt wer-
den. Für die Herstellung von blauem Ammoniak sind neben 
fossilen Energieträgern auch geeignete geologische Bedin-
gungen zur CO2-Speicherung erforderlich; dadurch ist der 
Kreis potenzieller Exportländer eingeschränkt. Für grünen 
Ammoniak sind hingegen vor allem Solar- und Windpoten-
ziale sowie Flächenverfügbarkeit maßgeblich. Der für die 
Synthese erforderliche Stickstoff kann aufgrund des hohen 
Stickstoffanteils in der Luft effizient aus Umgebungsluft ge-
wonnen werden und stellt daher kein Standortkriterium dar.

Nachgelagerte Standortfaktoren ergeben sich zudem aus be-
stehenden Infrastrukturen: Vorhandene Ammoniakanlagen 
und Exportterminals erleichtern die Projektentwicklung. 
Gleichzeitig ist das Fehlen dieser Infrastruktur kein grund-
sätzliches Hindernis, wie Großprojekte abseits bestehender 
Ammoniakstandorte zeigen (z. B. NEOM in Saudi-Arabien oder 

Hyphen in Namibia). In den vergangenen Jahren haben deut-
sche Energieunternehmen, darunter EnBW, bereits (nicht 
bindende) Liefervereinbarungen für den Import von grünem 
Ammoniak abgeschlossen. Diese summieren sich auf knapp 2 
Millionen Tonnen pro Jahr.

Abbildung 15 zeigt die weltweiten Standorte angekündigter 
Ammoniakprojekte. Der geographische Fokus der Projektent-
wicklung für grünen Ammoniak liegt unter anderem in Pata-
gonien, im Nordosten Brasiliens, in Ägypten, Saudi-Arabien, 
Australien, Mauretanien und in der Westsahara.

Neben Projekten für grünen Ammoniak befinden sich auch 
zahlreiche Projekte für blauen Ammoniak in Planung. Blauer 
Ammoniak wird typischerweise auf Basis von Erdgas herge-
stellt. Dieses wird in einem Dampfreformer zu Wasserstoff und 
Kohlenstoff zerlegt. Der Wasserstoff wird für die Produktion 
von Ammoniak genutzt, während das CO2 aufgefangen und 
dauerhaft gespeichert wird. Abbildung 15 zeigt eine Konzen-
tration von angekündigten Projekten für blauen Ammoniak 
insbesondere im Süden der USA (insbesondere Texas), in den 
VAE sowie im Westen Australiens.
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Abbildung 15: Übersicht über angekündigte Projekte zur Produktion von grünem und blauem Ammoniak

7.2	 Kosten von grünem Ammoniak

Die Bereitstellungskosten von grünem Ammoniak werden 
durch zahlreiche Faktoren beeinflusst. Der dominante Kosten-
faktor ist die Wasserstoffversorgung für den Haber-Bosch-
Prozess. Da Ammoniaktechnologien (Herstellung, Speiche-
rung, Transport) einen hohen technischen Reifegrad 
aufweisen, sind dort keine grundlegenden Technologiesprünge 
zu erwarten. Das Kostensenkungspotenzial liegt daher primär 
bei der Wasserstoffbereitstellung, insbesondere bei Strombe-
zugskosten und Elektrolysetechnologie.

Analysen des Fraunhofer ISE [51] für verschiedene potenzielle 
Exportstandorte zeigen für Baden-Württemberg Bereitstel-
lungskosten von Ammoniak zwischen 815 und 1.175 €/t im 
Jahr 2032. Bis 2040 reduzieren sich diese auf 615 bis 1.035 
€/t. Die Ergebnisse der Pilotauktion von H2Global für grünen 
Ammoniak wurden 2024 veröffentlicht. Die Ausschreibung 
gewann Fertiglobe, das ab 2028 jährlich mindestens 40.000 
Tonnen Ammoniak produzieren und nach Rotterdam liefern 
soll. Das bezuschlagte Angebot liegt bei 811 €/t für die Pro-

duktion (Durchschnitt der Angebote: 1.048 €/t). Der Preis in-
klusive Transport- und Importgebühren nach Rotterdam be-
trägt 1.000 €/t [52]. Für Aufmerksamkeit sorgten im Sommer 
2025 zudem Ausschreibungsergebnisse in Indien, bei denen 
Ammoniakkosten teils deutlich unter 600 €/t lagen. Dabei ist 
jedoch zu berücksichtigen, dass die Randbedingungen nicht 
direkt mit der H2Global-Auktion vergleichbar sind und die 
RFNBO-Kriterien im indischen Modell nicht erfüllt worden 
wären [53]. Dem stehen Kosten für grauen Ammoniak von 
etwa 450 bis 550 €/t gegenüber. Für den Import konventio-
nellen Ammoniaks nach Europa ist zudem in den kommenden 
Jahren mit steigenden Kosten zu rechnen, da Importe im Rah-
men des Carbon Border Adjustment Mechanism (CBAM) mit 
einem Emissionspreis belegt werden. Der CBAM soll das  
EU-Emissionshandelssystem (EU ETS) ergänzen und sicher-
stellen, dass für importierte Produkte die gleichen Emissions-
preise anfallen, wie für Produkte, die in der Europäischen 
Union hergestellt werden. Betroffen sind unter anderem Stahl, 
Zement, Aluminium, Strom, Wasserstoff, Ammoniak und Dün-
gemittel. Dadurch soll eine Verlagerung CO2-intensiver Pro-
duktionsprozesse ins Ausland verhindert und eine klima- 
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freundliche Produktion gefördert werden. Die Höhe der 
CBAM-Zertifikatspreise ist an die EU-Emissionshandelspreise 
gekoppelt.

H2Global

Der H2Global-Fördermechanismus ist ein 
Instrument zur Etablierung eines internationalen 
Handels mit grünem Wasserstoff. Die Kernidee von 
H2Global ist ein Doppelauktionsmodell: Eine 
Auktion dient dem Einkauf von grünem Wasser-
stoff bzw. von Wasserstoffderivaten zum niedrigs-
ten Preis, die andere dem Verkauf der importierten 
Menge zum Höchstpreis. Die zu erwartende 
Preisdifferenz zwischen Angebot und Nachfrage 
soll durch den H2Global-Fördermechanismus 
ausgeglichen werden. Produzenten erhalten durch 
eine zehnjährige Abnahmegarantie Planungssi-
cherheit. Die Produktion der grünen Moleküle 
muss dabei entsprechend der europäischen 
Regulatorik für die Herstellung von nachhaltigem 
Wasserstoff erfolgen.  

H2Global wird vom Bundeswirtschaftsministerium 
gefördert. Doch auch andere Länder, mit denen 
Deutschland u.a. eine Wasserstoffpartnerschaft 
unterhält, fördern das Projekt mit eigenen Mitteln. 
So sind beispielsweise gemeinsame Ausschreibun-
gen mit den Niederlanden, Australien und Kanada 
geplant. 

7.3	 Projekte zum Cracken von Ammoniak  
in Europa

Das Zerlegen von Ammoniak in seine Bestandteile Wasserstoff 
und Stickstoff ist ein zentraler Schritt in einer ammoniakba-
sierten Wasserstoffversorgungskette. Ammoniak-Cracker sind 
dort erforderlich, wo der Wasserstoff aus dem Ammoniak wie-
der freigesetzt werden soll. Damit stellt ein Cracker ein wich-
tiges Bindeglied zwischen den zahlreichen geplanten Ammo-
niak-Exportprojekten und der Wasserstoffverteilinfrastruktur 
und -nutzung dar.

Funktionsweise eines Ammoniak-Crackers 

In einem Ammoniak-Cracker werden mehrere 
aufeinanderfolgende Prozessschritte durchlaufen. 
Das Ammoniak wird zunächst aus Lagertanks 
entnommen, in denen es bei Temperaturen von  
-33 °C verflüssigt vorliegt. Anschließend wird der 
Druck mithilfe einer Pumpe auf den Prozessdruck 
von etwa 30 bis 40 bar erhöht. Das Ammoniak 
wird daraufhin über die Abwärme des Reformer-
brenners und des Produktgases verdampft und 
vorgeheizt. In einer Reformierungseinheit wird das 
Ammoniak anschließend bei hohen Temperaturen 
von bis zu 800 °C in seine Bestandteile zerlegt.  
Zur Bereitstellung der hohen Temperaturen wird 
einerseits Abgas aus der anschließenden Gasauf-
bereitung genutzt; zusätzlich wird ein Teil des 
Ammoniaks als Brennstoff eingesetzt. In den 
meisten Fällen ist im Anschluss eine Verdichtung 
des gereinigten Wasserstoffs auf den geforderten 
Druck notwendig.
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Abbildung 16: Schematisches Prozessdiagramm einer Ammoniak-Reformierung zur Bereitstellung von Wasserstoff

Für die Bereitstellung von einem Kilogramm Wasserstoff wer-
den rund 7,1 Kilogramm Ammoniak benötigt. Entsprechend 
lassen sich ca. 80% des im Ammoniak enthaltenen Wasser-
stoffs wieder nutzbar machen. Neben dem Teilstrom Ammo-
niak als Brennstoff wird auch Strom im geringen Maße für 
den Prozessbetrieb benötigt.

Bisher sind Ammoniak-Cracker nicht im industriellen Maß-
stab in Betrieb. Dies liegt weniger an grundlegenden techno-
logischen Hürden als vielmehr daran, dass bislang kaum Be-
darf an der Rückgewinnung von Wasserstoff aus Ammoniak  
bestand. Mit geplanten Wasserstoffimporten steigt nun der 
Fokus auf großtechnische Anlagen. So nahm Air Liquide im 
November 2025 im Hafen von Antwerpen eine Testanlage zur 
Ammoniakzerlegung in Betrieb [54]. Die Anlage mit einer 
Wasserstoffproduktionskapazität von 30 t/Tag soll später mit 
einer Wasserstoffverflüssigungsanlage gekoppelt werden.  
In Deutschland planen EnBW, JERA und VNG eine Machbar-
keitsstudie zur Errichtung einer Demonstrationsanlage für 
einen Ammoniak-Cracker im Rostocker Hafen. Nach erfolg-
reichem Abschluss ist der Bau einer großtechnischen Anlage 
vorgesehen, die bis zu 140.000 Tonnen Wasserstoff pro Jahr 
erzeugen und in das Kernnetz einspeisen soll [55]. Uniper und 
thyssenkrupp kündigten zudem die Inbetriebnahme einer 
Demonstrationsanlage zur Ammoniakzerlegung für Ende 
2026 an; diese soll 28 Tonnen Ammoniak pro Tag zerlegen. 
Ziel ist vor allem der Erkenntnisgewinn für spätere kommer-
zielle Großanlagen.

Für zahlreiche europäische Seehäfen sind Planungen für kom-
merzielle Großanlagen bekannt. In Deutschland planen Ma-
banaft und Air Products ein Ammoniak-Importterminal in 

Hamburg. In Wilhelmshaven gibt es Pläne von Uniper und 
NWO für einen Ammoniak-Cracker. Für Lubmin wird ein 
schwimmender Ammoniak-Cracker durch ReGas und Höegh 
Evi untersucht. Auch in den ARA-Häfen in den Niederlanden 
und Belgien bestehen entsprechende Planungen. Darüber hi-
naus steht der Hafen Amsterdam im Fokus für den Import 
weiterer Wasserstoffträger: Unter anderem planen Evos, Hy-
drogenious und der Port of Amsterdam ein Importterminal 
für LOHC. Zudem sollen ab 2029 Importe von Flüssigwasser-
stoff aus Oman über Amsterdam nach Europa erfolgen; an der 
Initiative ist auch EnBW beteiligt [56]. Weitere Projekte zum 
Import von Ammoniak wurden unter anderem für Port-la-
Nouvelle (Frankreich) an der Mittelmeerküste sowie für die 
kroatische Insel Krk angekündigt. Der italienische Netzbe-
treiber Snam und das saudi-arabische Unternehmen ACWA 
Power untersuchen ebenfalls den Aufbau von Ammoniak-
terminals in Italien. Dadurch ließen sich Transportstrecken 
im Vergleich zu Anlandungen in der Nordseeregion verkürzen; 
über das Projekt SoutH2 könnte der Wasserstoff anschließend 
zu den Bedarfszentren transportiert werden.
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Die Kosten von Wasserstoff, der durch Ammoniak-Cracking 
gewonnen wird, hängen maßgeblich von den Importkosten 
des Ammoniaks ab. Wie zuvor beschrieben, wird dieses zu 
einem Großteil in nutzbaren Wasserstoff umgewandelt. Ein 
weiterer Teil wird jedoch zur Bereitstellung der Reaktions-
energie für die Ammoniak-Zerlegung benötigt und steht nicht 

als Wasserstoff zur Verfügung, wodurch Verluste entstehen. 
Legt man die Ammoniakkosten der H2Global-Auktion von 
1.000 €/t zugrunde, ergeben sich Kosten für den freigesetzten 
Wasserstoff von knapp 8 €/kg. Kann Ammoniak zu Kosten 
von 500 €/t importiert werden, können Wasserstoffkosten von 
knapp über 4 €/kg erreicht werden.
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Erneuerbarer Wasserstoff: Kosten und Preise

Der Preis, zu dem Wasserstoff künftig verfügbar sein wird, 
spielt eine zentrale Rolle für den Markthochlauf. Um eine 
wirtschaftliche Versorgung mit erneuerbarem Wasserstoff zu 
ermöglichen, müssen die gesamten Kosten entlang der Bereit-
stellungskette unterhalb des erzielbaren Wasserstoffpreises 
liegen. Während die H2-Versorgungskosten vor allem durch 
die Kosten der Wasserstoffproduktion und des Transports be-
stimmt werden, wird der maximal realisierbare Preis durch 
die Zahlungsbereitschaft der Abnehmer definiert. 

Sowohl die H2-Bereitstellungskosten als auch die Zahlungs-
bereitschaft hängen von einer Vielzahl von Faktoren ab, dar-
unter lokale Gegebenheiten, rechtliche Rahmenbedingungen 
sowie die technologische Entwicklung im Wasserstoffsektor. 
Während allgemein von einem kontinuierlichen Rückgang der 
Bereitstellungskosten ausgegangen wird, ist zugleich zu er-
warten, dass die Zahlungsbereitschaft infolge strengerer ge-
setzlicher Vorgaben, etwa durch Quotenregelungen oder eine 
steigende CO2-Bepreisung, tendenziell zunimmt. Derzeit und 
in den kommenden Jahren liegen die H2-Bereitstellungskosten 
in vielen Sektoren jedoch noch oberhalb der Zahlungsbereit-
schaft. Dies erschwert die Entwicklung wirtschaftlich trag-
fähiger Markteintrittskonzepte für erneuerbaren Wasserstoff. 
In einzelnen Anwendungen und unter Einbeziehung von För-
derinstrumenten ist eine Wirtschaftlichkeit jedoch bereits 
heute möglich, beispielsweise im Raffineriesektor.

In diesem Kapitel werden die H2-Versorgungskosten auf Basis 
ausgewählter Studien dargestellt sowie zentrale Einflussfak-
toren und Unsicherheiten erläutert. Dies erfolgt sowohl für in 
Deutschland produzierten Wasserstoff als auch für Wasser-
stoffimporte. Darüber hinaus wird der Wasserstoffpreis unter 
Berücksichtigung der Zahlungsbereitschaft potenzieller Ab-
nehmer („Willingness to Pay“) diskutiert. Alle Aussagen be-
ziehen sich auf Wasserstoff, der mittels Elektrolyse auf Basis 
erneuerbaren Stroms hergestellt wird.

8.1	 Wasserstoffproduktion in Deutschland 
und Baden-Württemberg

Die Produktion von Wasserstoff in dezentralen Elektrolyseu-
ren wird in Baden-Württemberg künftig eine wichtige Rolle 
spielen, sowohl als räumliche Ergänzung als auch zur zeitli-
chen Überbrückung bis zur Versorgung über ein flächende-
ckendes Wasserstoffnetz. Hinsichtlich der H2-Produktions-
kosten unterscheidet sich ein Standort in Baden-Württemberg 
nur geringfügig von anderen Standorten in Deutschland, da 
zentrale Einflussfaktoren wie der Strommarkt und gesetzliche 
Regelungen bundesweit identisch sind. Ausgewählte Haupt-
einflussparameter auf die H2-Produktionkosten einer Elektro-
lyseanlage sind in Abbildung 18 dargestellt. Den Kosten sind 
dort mögliche Erlösoptionen gegenübergestellt, die die Netto-
kosten des Wasserstoffprodukts reduzieren können. 
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Abbildung 18: Haupteinflussparameter auf die H2-Produktionskosten per Elektrolyse sowie mögliche Erlösoptionen zur 

Reduzierung der Nettoproduktionskosten

Die Kosten für die Produktion von erneuerbarem Wasserstoff 
liegen bei aktuellen Projekten (2024) in Deutschland bei etwa 
9 bis 13 €/kg [57]. Getrieben durch den erwarteten Markthoch-
lauf, die damit verbundenen Skaleneffekte sowie durch den 
technologischen Fortschritt bei der erneuerbaren Stromerzeu-
gung und insbesondere bei der Elektrolysetechnologie wird 
allgemein von einem deutlichen Rückgang der Produktions-
kosten ausgegangen. 

Wie hoch die Kosten für die Produktion von erneuerbarem 
Wasserstoff in Baden-Württemberg künftig ausfallen könnten, 
wurde jüngst im Rahmen der Studie „Analyse verschiedener 
Versorgungsoptionen Baden-Württembergs mit Wasserstoff 
und Wasserstoffderivaten“ [51] abgeschätzt. Die Studie ver-
gleicht unterschiedliche Regionen anhand ihrer erneuerbaren 

Energiebedingungen und Importoptionen. Berücksichtigt 
wurden Investitions- und Betriebskosten des Gesamtsystems, 
jedoch keine Interaktionen mit lokalen Strommärkten. Dem-
nach könnten die Kosten für Wasserstoff aus regionalem er-
neuerbarem Strom im Jahr 2032 bei gut 4 bis knapp 5 €/kg 
liegen und sich bis 2040 auf etwa 3,5 €/kg reduzieren. Zum 
Vergleich werden für Nord- und Ostdeutschland Kosten von 
etwas über 3 bis 4 €/kg im Jahr 2032 und teilweise unter 3 €/
kg im Jahr 2040 ausgewiesen. In allen Fällen sind die Trans-
portkosten per Pipeline nach Baden-Württemberg bereits ent-
halten. Zu ähnlichen Kostenzahlen für Wasserstoff aus Elek-
trolyse in Deutschland kommen auch weitere Studien und 
Kostenmodelle [58], [59].

Fakten und Parameteranalyse zur Wasserstoffversorgung Baden-Württembergs

54



Warum die in Studien ermittelten Kosten  
oft nicht mit realen Projektkosten vergleichbar 
sind 
 
In Studien ausgewiesene Kosten für zukünftige 
H2-Produktion und/oder -Bereitstellung fokussie-
ren sich meist auf techno-ökonomische Parameter 
wie beispielsweise Investitionskosten, Auslastung, 
Stromkosten und Wirkungsgrade der Elektrolyse. 
Weitere Aspekte wie bestehende gesetzliche 
Rahmenbedingungen, Strommarktmechanismen 
oder verfügbare Förderinstrumente werden häufig 
nur teilweise oder gar nicht berücksichtigt.  
Gründe hierfür sind unter anderem der Fokus auf 
volkswirtschaftliche Betrachtungen, Unsicherhei-
ten hinsichtlich künftiger Regulierung sowie der 
Wunsch nach einer rein techno-ökonomischen 
Vergleichbarkeit zwischen Technologien,  
Herkunftsländern oder Versorgungsoptionen.  
Der häufig verwendete Ansatz der Levelized Costs 
of Hydrogen (LCOH) beschreibt die durchschnitt-
lichen Gesamtkosten für Errichtung und Betrieb 
einer Anlage über ihre gesamte technische 
Lebensdauer. Die LCOH stellen somit einen 
theoretischen Mindestpreis dar, unterhalb dessen 
ein wirtschaftlicher Betrieb nicht möglich ist. 

Ob und unter welchen Rahmenbedingungen die in Studien 
ausgewiesenen niedrigen H2-Produktionskosten in realen 
Projekten erreichbar sind, ist derzeit Gegenstand intensiver 
Diskussionen. Eine aktuelle Analyse unter dem Titel „Warum 
grüner Wasserstoff teurer ist als gedacht“ [57] identifiziert 
hierfür mehrere Ursachen. Ein zentraler Punkt ist, dass der 
erwartete starke Rückgang der Investitionskosten für Elektro-
lyseure bislang nicht eingetreten ist. Während zu Beginn des 
Jahrzehnts für das Jahr 2025 Investitionskosten von rund 
1.000 €/kW prognostiziert wurden, liegen die tatsächlichen 
Kosten für Großanlagen heute häufig etwa doppelt so hoch. 
Haupttreiber sind dabei Installations- und indirekte Kosten. 
Hinzu kommen individuelle Netzanschlusskosten sowie Bau-
kostenzuschüsse für den Ausbau oder die Verstärkung öffent-
licher Netze. Darüber hinaus werden Integrationskosten in 
Gesamtanlagen teilweise unterschätzt und die technische 
Performance, etwa Lebensdauer oder Wirkungsgrad, über-
schätzt. Weitere Kostentreiber ergeben sich aus zu optimisti-
schen Annahmen hinsichtlich günstiger Stromversorgung 
und der Verfügbarkeit von kostengünstigem Überschussstrom. 

In der Praxis unterliegen Strompreise den Marktmechanismen 
des deutschen Stromsystems. Hier wird insbesondere heraus-
gestellt, dass ein Betreiber erneuerbarer Energieanlagen Strom 
nicht zum Selbstkostenpreis (LCOE) an die Elektrolyse abgibt, 
sondern sich vielmehr an alternativen Vermarktungsmöglich-
keiten wie EEG-Vergütung oder Börsenpreisen orientiert  
(Opportunitätskosten). Dadurch liegen die tatsächlich zu zah-
lenden Strombezugskosten häufig deutlich höher als in einer 
theoretischen Berechnung angesetzt.

In Summe gehen die Autoren davon aus, dass die realen H2-
Produktionskosten für Anlagen bis 10 MW in Deutschland im 
Jahr 2025 bei etwa 9,8 €/kg liegen (gegenüber rund 4,1 €/kg 
bei idealisierten Annahmen) und sich bis 2040 auf etwa 7,4 
€/kg reduzieren (gegenüber 3,2 €/kg bei idealisierten Annah-
men). Einen weiteren Faktor stellt die angesetzte Abschrei-
bungsdauer realer Anlagen dar. Betreiber streben oft eine 
Abschreibung der Investition nach einer deutlich kürzeren 
Periode an, als es die technische Lebensdauer ermöglichen 
würde. Dies reduziert das finanzielle Risiko für den Betreiber 
(Stichwort „First Mover Disadvantage“), erhöht jedoch zu-
nächst die Wasserstoffkosten.

Hohe Opportunitätskosten wirken sich insbesondere in 
Deutschland aufgrund vergleichsweise hoher Strompreise aus. 
In anderen europäischen Strompreiszonen sind diese teils 
deutlich geringer, unter anderem aufgrund hoher Anteile er-
neuerbarer Energien bei gleichzeitig niedriger Last. Dort kann 
eine Wasserstoffproduktion für Betreiber erneuerbarer An-
lagen eine attraktive Vermarktungsalternative darstellen. 
Abbildung 19 zeigt die durchschnittlichen Day-Ahead-Strom-
preise der europäischen Strompreiszonen im Jahr 2025. Wäh-
rend die durchschnittlichen Preise in der deutschen Strom-
preiszone bei rund 90 €/MWh lagen, betrugen sie in den 
Gebotszonen Schweden 1 und 2 weniger als 20 €/MWh. Der 
Anteil erneuerbarer Energien an der Last liegt in Schweden 
bei über 80 %, für Deutschland ergibt sich ein Anteil von 57 %. 
Aufgrund hoher EE-Anteile kommt es immer häufiger zu 
einem Verfall der Strompreise, wodurch deren Rentabilität 
sinkt. Dadurch ergeben sich für EE-Entwickler und -Betreiber 
Herausforderungen in der Vermarktung. Zusätzliche flexible 
Lasten, etwa durch Elektrolysekapazitäten, können hier sta-
bilisierend wirken und Vorteile für beide Seiten schaffen.
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Abbildung 19: Durchschnittliche Day Ahead Strommarktpreise in den europäischen Strompreiszonen im Jahr 2025

European Hydrogen Bank
 
Der zentrale Fördermechanismus der European 
Hydrogen Bank basiert auf sogenannten Fixed-
Premium-Auktionen. Unternehmen konkurrieren 
hierbei um Fördermittel für die Produktion von 
erneuerbarem Wasserstoff. Erfolgreiche Projekte 
erhalten eine feste Prämie pro Kilogramm 
erzeugten Wasserstoffs, unabhängig vom jeweils 
aktuellen Marktpreis. Ziel ist es, die Differenz 
zwischen Produktionskosten und wirtschaftlich 
tragfähigem Marktpreis zu überbrücken und damit 
Risiken zu reduzieren sowie Investitionssicherheit 
zu schaffen.

Diese Unterschiede innerhalb Europas wurden bereits in der 
ersten Auktion der European Hydrogen Bank im Jahr 2023 
sichtbar. Die sieben Gewinnerprojekte waren in Spanien, Por-
tugal, Norwegen und Finnland lokalisiert. Die gewichteten 
bezuschlagten Gebotspreise, die näherungsweise auch als 
Differenz zwischen Produktionskosten und Abnahmepreis 
interpretiert werden können, lagen im Durchschnitt bei 0,44 
€/kg. Auch in der zweiten Auktion im Jahr 2024 waren in 
erster Linie Projekte aus Spanien und Finnland erfolgreich. 
Der gewichtete Gebotspreis der geförderten Projekte lag zu-
nächst in einer ähnlichen Größenordnung wie bei der ersten 
Auktion. Allerdings haben sich 7 von 15 ausgewählten Elek-
trolyseprojekten der zweiten Förderrunde aus dem Fördervor-
haben zurückgezogen. Diese sieben Projekte vereinten mit 
1,88 GW sowohl einen Großteil der ursprünglich bezuschlag-
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Abbildung 20: Gegenüberstellung unterschiedlicher Aussagen zu H2-Produktionskosten aus erneuerbaren Energien in 

Deutschland und Baden-Württemberg

ten Elektrolyseleistung als auch mit 992 Millionen Euro den 
größten Teil der ausgelobten Fördersumme. Ursprünglich soll-
ten diese Projekte eine Förderung zwischen 0,2 und 0,6 €/kg 
erhalten. Die Gründe hierfür waren vielfältig. Unter anderem 
konnte das größte Projekt den geforderten Realisierungszeit-
plan nicht einhalten, da sich eine Pipelineanbindung verzö-
gerte. Die Mittel werden nun zur Förderung anderer Elektro-
lyseprojekte verwendet, die eine Förderung zwischen 0,33 und 
1,88 €/kg erhalten sollen [61]. Dadurch ergibt sich eine mittlere 
Förderung der zweiten Auktion von ca. 0,55 €/kg.

Um Wasserstoff bereits heute zu geringeren Kosten in 
Deutschland zu erzeugen, sind robuste Komponenten mit nied-
rigen Investitions- und Betriebskosten, eine kosteneffiziente 
Projektumsetzung (Planung, Auslegung, Beschaffung, An-
lagenbau) sowie eine intelligente und flexible Anlagensteue-
rung entscheidend. Für eine 10-MW-Elektrolyseanlage werden 
dadurch heute Erzeugungskosten von knapp 7 €/kg als er-
reichbar angesehen; bei einer Investitionskostenförderung 
von 45 % können diese auf etwa 6 €/kg sinken [62]. Wird die 
Elektrolyse erfolgreich zur Erbringung von Regelleistung ver-
marktet, können etwa 0,5 €/kg erlöst und den Kosten gegen-
gerechnet werden. Weitere Erlöse sind durch die Nutzung der 
Abwärme der Elektrolyse ggf. projektabhängig zu erzielen.
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Zu welchen Kosten erneuerbarer Wasserstoff heute und künf-
tig in Deutschland und Baden-Württemberg tatsächlich er-
zeugt werden kann, lässt sich daher nicht mit einer einzelnen 
Zahl beantworten. Die Randbedingungen sind vielfältig und 
mit Blick auf die Zukunft teilweise unsicher. Neben techno-
ökonomischen Entwicklungen spielen insbesondere rechtliche 
Rahmenbedingungen eine zentrale Rolle. Ein Beispiel hierfür 
sind die Netzentgelte für den Strombezug aus dem öffentlichen 
Netz. Industriekunden zahlten 2024 im Durchschnitt rund 
4,12 ct/kWh. Elektrolyseure sind nach aktueller Rechtslage 
für 20 Jahre vollständig von Netzentgelten befreit. Diese Re-
gelung gilt, stand heute, jedoch nur für Anlagen, die spätes-
tens bis zum 3. August 2029 in Betrieb gehen [63]. Eine An-
schlussregelung ist bislang nicht bekannt. Werden die 
durchschnittlichen Netzentgelte von 2024 für Industriekun-
den angesetzt, würde ein ersatzloser Wegfall der Netzentgelt-
befreiung die Wasserstofferzeugung um etwa 2 €/kg verteuern 
[64].

Weitere rechtliche Regelungen, die einen erheblichen Einfluss 
auf die H2-Produktionskosten per Elektrolyse haben, sind zum 
Beispiel die Befreiung von der Stromsteuer sowie von weiteren 
Abgaben und Umlagen der Strombeschaffung. Auch die An-
forderungen hinsichtlich Gleichzeitigkeit, Zusätzlichkeit und 
geographischer Korrelation, die im Rahmen der RED II defi-
niert und zur Anrechenbarkeit von erneuerbarem Wasserstoff 
(Renewable fuel of non biological origin - RFNBO) auf Minde-
rungsziele für Treibhausgase (THG) erforderlich sind, bestim-
men die Höhe der Kosten. Insbesondere die Anforderungen an 
die Gleichzeitigkeit, also die Länge des Bilanzzeitraums, in 
dem die vertraglich gesicherte Stromerzeugung aus einer er-
neuerbaren Energieanlage mit dem Verbrauch durch den Elek-
trolyseur übereinstimmen muss, haben beispielsweise einen 
erheblichen Einfluss auf die Produktionskosten von erneuer-
barem Wasserstoff. Der zulässige Bilanzzeitraum beträgt bis 
Ende 2029 noch einen Monat und verkürzt sich ab 2030 auf 
eine Stunde. Das bedeutet, dass der für die Elektrolyse ein-
gesetzte Strom zeitgleich (ab 2030 innerhalb derselben Stunde, 
bis 2029 innerhalb desselben Monats) aus der vertraglich ge-
bundenen erneuerbaren Stromerzeugung stammen muss. Eine 
Verkürzung des Bilanzzeitraums reduziert die Betriebsflexi-
bilität, senkt die mögliche Auslastung der Elektrolyseure und 
führt dadurch zu steigenden Produktionskosten für erneuer-
baren Wasserstoff [65] [66]. Teilweise wird allein durch diese 
Regelverschärfung von einem Kostenplus von etwa 0,5 bis 1,0 
€/kg, in Kombination mit anderen Vorgaben sogar von bis zu 
3 €/kg, ausgegangen [64] [67]. Da diese Anforderungen die 
Kosten für die Wasserstofferzeugung erhöhen und den Markt-

hochlauf hemmen, werden Stimmen laut, diese zu reformieren 
[68].

Erlösoptionen für Elektrolyseure

Der aktuelle Rechtsrahmen schafft jedoch auch zusätzliche 
Erlösmöglichkeiten zum Beispiel in Form einer Strompreis-
kompensation als staatliche Beihilfe für energieintensive 
Unternehmen (u.a. gültig für die Erzeugung von Wasserstoff 
durch Elektrolyse), durch die kostenfreie Allokation und an-
schließende Veräußerung von EU-ETS-Zertifikaten sowie 
durch den monetären Mehrwert, den entsprechend zertifizier-
ter erneuerbarer Wasserstoff (RFNBO) erzielen kann. Die je-
weils erzielbaren Erlöse sind u.a. von Marktpreisentwicklun-
gen (z. B. THG-Quotenpreisen und EU-ETS-Zertifikatspreisen) 
abhängig und daher mit Unsicherheiten behaftet. In der Lite-
ratur werden diese Erlöse nur selten den rein technischen 
Kosten systematisch gegenübergestellt.

Eine aktuelle Analyse [63] beziffert die heute über die Strom-
preiskompensation und die kostenlose EU-ETS-Zertifikats-
allokation erzielbaren Erlöse auf etwa 2 €/kg bzw. 0,8 €/kg. 
Die Erlöse aus der THG-Quote für erneuerbaren Wasserstoff 
(RFNBO) liegen aktuell im Bereich von 3 bis 4 €/kg [69], ein 
THG-Quotenpreis von 150 €/tCO2 entspricht Erlösen von etwa 
3,5 €/kg [62]. Welche Erlöse künftig erzielt werden können, 
hängt jedoch maßgeblich von der Verwendung des Wasser-
stoffs (z. B. im Mobilitäts- oder Industriesektor) sowie von der 
konkreten Umsetzung der EU Renewable Energy Directive III 
in deutsches Recht ab. Hier haben insbesondere die Ausgestal-
tung und die Höhe von festgelegten RFNBO-Quoten und ggf. 
Subquoten einen relevanten Einfluss [70]. Da diese Erlöse über 
die Verwendung des Wasserstoffs in der Endanwendung be-
stimmt werden, ist zu diskutieren welcher Stufen der Versor-
gungskette diese rechnerisch zugeordnet werden.

Abbildung 21 zeigt den Einfluss, den Erlösmöglichkeiten 
(Strompreiskompensation, kostenlose EU-ETS-Zertifikatsal-
lokation) sowie Befreiungen von strombezogenen Entgelten, 
Umlagen, Steuern und Abgaben auf die Wasserstoffproduk-
tionskosten bis 2040 haben können. Ohne Kostenbefreiungen 
und Erlösoptionen liegen die H2-Kosten heute bei etwa 12 €/
kg und sinken bis 2040 auf knapp 9 €/kg. Unter Einbeziehung 
bestehender Erlösoptionen sowie Kostenbefreiungen (ein-
schließlich einer Verlängerung der Netzentgeltbefreiung) er-
geben sich Kosten von rund 5 €/kg, sowohl heute als auch 
langfristig. Für das Jahr 2030 wird kurzzeitig ein Wert von 
nur gut 2 €/kg ausgewiesen, da neben der allgemeinen Kosten-
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degression der Elektrolyse zusätzlich Erlösoptionen wirken, 
die später auslaufen. Insgesamt kommt die Analyse [63] zu 
dem Schluss, dass aufgrund der zeitlichen Befristung von Be-
freiungs- und Erlösmöglichkeiten keine langfristige Planungs-
sicherheit für Projektentwickler besteht. Weiterhin erschwert 
die komplexe Umsetzung der Erlösmöglichkeiten die tatsäch-
liche Nutzung in der Praxis.

8.2	 Wasserstoffimporte

Importe werden künftig einen relevanten Beitrag zur Wasser-
stoffversorgung Deutschlands und Baden-Württembergs leis-
ten. Sowohl die Nationale Wasserstoffstrategie des Bundes als 
auch das Wasserstoff-Versorgungskonzept für Baden-Würt-
temberg gehen von einem hohen Importanteil aus, um den 
erwarteten H2-Bedarf zu decken. Hauptursache ist die be-
grenzte zusätzliche Verfügbarkeit kostengünstiger erneuer-

barer Energien im Inland. Regionen außerhalb Deutschlands 
mit hohem Flächenpotenzial sowie teilweise besseren Bedin-
gungen für Solar- und Windenergie bieten günstigere Produk-
tionsvoraussetzungen, ein entscheidender Faktor für die Wett-
bewerbsfähigkeit importierten Wasserstoffs.

Für die Kosten von importiertem Wasserstoff sind zwei Para-
meter ausschlaggebend:

	■ Erstens: die Produktionskosten im Exportland, die stark 
von den lokalen Stromgestehungskosten erneuerbarer 
Energien beeinflusst werden.

	■ Zweitens: die Kosten für internationalen Transport und 
Bereitstellung des Wasserstoffs in Deutschland.

Anders als bei fossilen Energieträgern stellen Transportkos-
ten, abhängig von der Entfernung, einen wesentlichen Kosten-
faktor dar. Neben den Importkosten sind auch die inländi- 
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Abbildung 22: Bandbreite der Kostenentwicklung für die Wasserstoffbereitstellung nach Baden-Württemberg für Importe 

aus unterschiedlichen Ländern

schen Distributionskosten relevant. Diese umfassen den Wei-
tertransport vom Importpunkt in die Verbrauchsregionen 
sowie die Verteilung an Endnutzer („letzte Meile“). Diese dem 
Import nachgelagerten Kosten können die Wirtschaftlichkeit 
der Gesamtversorgung erheblich beeinflussen und sind, ab-
hängig von Standort und Bedarfsmenge, teils stark 
abnehmerspezifisch.

Abbildung 22 zeigt exemplarisch die erwarteten H2-Import-
kosten für Pipelineimporte (blau) sowie für Importe als Am-
moniak per Schiff (grün) aus einer aktuellen Veröffentlichung 
[51]. H2-Importkosten auf Basis von Ammoniak-Schiffstrans-
port werden in dieser Studie für 2030 im Bereich von grob 7 
bis 9 €/kg gesehen, mit einer langfristigen Kostendegression 
auf etwa 5,5 bis 7 €/kg [51]. Ammoniak als Transportvektor 
wird aufgrund der geringen entfernungsspezifischen Kosten 
meist für Exportländer mit höheren Transportentfernungen 
wie beispielsweise Brasilien, Ägypten (nach Rotterdam) oder 
Kanada angedacht. Dies stellt meist die wirtschaftlichste 
Transportoption dar. Für mittlere und kürzere Distanzen, bis 
etwa 4.000 km und in Teilen darüber hinaus, sind Pipeline-
importe in vielen Fällen die kostengünstigste Option [71] [72].  
Hier werden mittelfristig Importkosten von etwa 4 bis 6 €/kg, 
langfristig von 3 bis 4 €/kg gesehen [51]. Diese Kosten be-
inhalten jeweils auch den inländischen Transport per Pipeline 
nach Baden-Württemberg. Andere Importoptionen wie bei-

spielsweise LOHC oder Flüssigwasserstoff liegen mit ihren 
Kosten meist oberhalb der gezeigten Alternativen, können in 
Einzelfällen aber dennoch eine wirtschaftliche Option dar-
stellen. Die Bandbreite der Kostenschätzung in der Grafik ergib 
sich durch die Betrachtung unterschiedlicher Exportländer 
sowie Kostenentwicklungsszenarien. Andere Studien kommen 
teilweise zu etwas abweichenden Kostendaten, bestätigen je-
doch meist die Vorteile von Pipelineimporten gegenüber 
schiffsgebundenen Importen, sowie die deutliche erwartete 
Kostendegression für Wasserstoffimporte [71] [72] [73].

Die erwartete Kostendegression für importierten Wasserstoff 
wird durch die erwarteten positiven Entwicklungen im Be-
reich techno-ökonomischer Parameter relevanter Technolo-
gien sowie durch effizientere Logistik und bessere Auslastung 
von Infrastruktur (Häfen, Pipelines) getrieben. Wesentliche 
Faktoren sind dabei insbesondere technologische Fortschritte 
in der Elektrolyse (sinkende Investitionskosten, höhere Effi-
zienz, längere Stack-Lebensdauer) sowie Skaleneffekte.
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Kostenunterschiede zwischen Exportländern ergeben sich ins-
besondere aus den jeweiligen Standortbedingungen, vor allem 
aus dem Potenzial erneuerbarer Energien, das Stromkosten 
und Auslastung der Elektrolyse beeinflusst. Hinzu kommen 
Aufwände für den Energietransport im Exportland (Strom 
und/oder Wasserstoff) zwischen Erzeugungsstandort und Ex-
portpunkt, Kapitalkosten (WACC), die außerhalb Europas 
häufig durch Risikoaufschläge deutlich erhöht sein können, 
sowie die Transportentfernung zwischen Exportland und 
Endanwender inklusive der Transportaufwendungen inner-
halb Deutschlands.

Abbildung 23 zeigt die Kostenzusammensetzung für per Pipeline 
importierten Wasserstoff am Beispiel Algerien [51]. Es ist ersicht-
lich, dass die H2-Produktion (Kosten für Strom und Elektrolyse) 
zwar für den weit überwiegenden Teil der Gesamtkosten stehen, 
die Transportkosten jedoch ebenfalls von Bedeutung sind. Der 
Rückgang der Kosten für Wasserstoff aus Algerien zwischen 
2032 und 2040 wird vor allem durch günstigere Elektrolyse und 
geringere Transportkosten (aufgrund besserer Pipelineauslas-
tung) getrieben. Für 2040 zeigt ein Vergleich mit der Kosten-
struktur spanischer H2-Importe, dass dort Kostenvorteile auf-
grund günstigerer erneuerbarer Stromerzeugung (geringere 
spezifische Investitions- und Kapitalkosten) als auch geringeren 

1	 I � Der dargestellte Anstieg der Stromerzeugungskosten für die Variante mit Ammoniak-Schiffstransport resultiert aus der insgesamt höheren Strommenge, die für diesen Pfad benötigt wird. Insbesondere 

bei der Rückumwandlung von Ammoniak zu Wasserstoff wird ein Teil der importierten Energiemenge verbraucht und steht nicht für die Endnutzung zur Verfügung.

H2-Transportkosten erwartet werden. Wird algerischer Wasser-
stoff als Ammoniak per Schiff importiert, liegen die Gesamtver-
sorgungskosten deutlich über der Variante via Pipeline1.

Die in Kostenmodelle einfließenden techno-ökonomischen 
Parameter lassen sich für künftige Technologieentwicklungen 
und Importkorridore häufig nur näherungsweise bestimmen. 
Entsprechend sind die Ergebnisse mit Unsicherheiten ver-
bunden, was sich auch in teils deutlich abweichenden Kosten-
schätzungen verschiedener Studien widerspiegelt. Methodi-
sche Unterschiede und abweichende Studienfokusse tragen 
zusätzlich dazu bei, dass Ergebnisse verschiedener Studien 
nur eingeschränkt direkt vergleichbar sind. Zudem ist zu be-
rücksichtigen, dass wissenschaftliche Analysen häufig eine 
volkswirtschaftliche Perspektive einnehmen und beispiels-
weise Investitionskosten über die technische Lebensdauer 
abschreiben. In der Praxis werden dagegen oft kürzere Ab-
schreibungsdauern angesetzt, um finanzielle Risiken zu be-
grenzen (Stichwort First Mover Disadvantage), was die spezi-
fischen Kosten erhöht. Auch Opportunitätskosten, etwa bei 
der Strombereitstellung, sind häufig relevant: Reale Strom-
preise ergeben sich nicht aus reinen Stromgestehungskosten, 
sondern aus den Preisen alternativer Vermarktungsmöglich-
keiten [57].
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Inländische Transportkosten

Der inländische Transport, etwa von Importhäfen in Nord-
deutschland bis nach Baden-Württemberg, ist in wissenschaft-
lichen Studien nur teilweise berücksichtigt. Manche Studien 
betrachten lediglich die Kosten bis zum Importhafen. Welche 
Kosten für den inländischen Transport von Wasserstoff (z. B. 
nach Baden-Württemberg) anfallen, hängt von diversen Para-
metern ab. Neben der Transportentfernung und -menge ist 
insbesondere auch der Aggregatszustand (gasförmig, flüssig, 
als Derivat z. B. Ammoniak oder Methanol) entscheidend. Wird 
Wasserstoff als Derivat importiert, kann auch der Weitertrans-
port im Inland als Derivat ökonomisch vorteilhaft sein – ins-
besondere dann, wenn die Endanwendung das Derivat (und 
nicht reinen Wasserstoff) benötigt, etwa Methanol als Grund-
stoff der Chemieindustrie. Dies ist nicht Schwerpunkt dieser 
Studie und wird hier nicht vertieft; weiterführende Informa-
tionen finden sich in Kapitel 6. Erfolgt der Import direkt als 
Wasserstoff oder wird ein Derivat (z. B. Ammoniak) bereits im 
Importhafen wieder zu Wasserstoff umgewandelt, kann der 
inländische Transport, sofern die Infrastruktur verfügbar ist, 
als gasförmiger Wasserstoff per Pipeline erfolgen (siehe Kapi-
tel 5). Der Transport in Druckbehältern per LKW oder Bahn 
ist im Vergleich zur Pipeline nur für deutlich geringere Men-
gen und, insbesondere per LKW, vor allem auf kurzen Distan-
zen kosteneffizient. Wird Wasserstoff verflüssigt importiert, 
kann dieser Aggregatszustand auch für eine effiziente In-
landsverteilung, beispielsweise per Bahn, genutzt werden.

Für den Transport größerer Mengen innerhalb Deutschlands 
wird vor allem das H2-Kernnetz relevant sein. Damit ist ein 
Transport bis in Zielregionen möglich, jedoch nicht zwangs-
läufig bis zum Verbrauchsstandort. Abnehmer mit größerer 
Entfernung zum Kernnetz (und ggf. künftigen Netzerweite-
rungen) müssen für die „letzte Meile“ entweder Transporte 
per LKW/Bahn organisieren oder Wasserstoff vor Ort erzeu-
gen. Die Kosten der letzten Meile sind stark fall- und insbe-
sondere entfernungsabhängig.

Von den bereits zuvor genannten H2-Versorgungskosten ent-
fallen auf den inländischen Transport via Pipeline, vom Im-
porthafen (Rotterdam) bis Baden-Württemberg, etwa 0,3 €/
kg (2032) bzw. 0,16 €/kg (2040) [51]. Diese aus volkswirtschaft-
licher Perspektive abgeschätzten technischen Kosten werden 
jedoch in der Realität zumindest innerhalb Deutschlands 
durch ein festgelegtes Hochlaufentgelt ersetzt. Dieses, von der 
Bundesnetzagentur festgelegte, Entgelt soll die Kosten für die 
Nutzung des Kernnetzes während der Hochlaufphase begren-

zen. Da die tatsächlichen Kosten kurz- bis mittelfristig über 
dem Hochlaufentgelt erwartet werden, gibt es ein spezielles 
Refinanzierungskonzept, das sogenannte Amortisationskonto. 
Das bundesweit einheitliche Entgelt muss sowohl für die Ein- 
als auch für die Ausspeisung gezahlt werden und beträgt 25 
€/kWh/h/a. Das bedeutet, dass Nutzer des Kernnetzes für die 
in einem Jahr höchste auftretende Ein- oder Ausspeiseleistung 
25 € pro Kilowatt Wasserstoff entrichten müssen. Die Kosten 
pro Kilogramm Wasserstoff sind dann von der durchschnitt-
lichen Ein- oder Ausspeiseleistung, bezogen auf den bezahlten 
Maximalwert, abhängig. Bei konstanter Ein- oder Ausspei-
sung beispielsweise über 8.000 Stunden pro Jahr, was bei-
spielsweise von Industrieunternehmen erreicht werden kann, 
beträgt das Entgelt dann umgerechnet etwa 0,12 €/kg. Für 
eine Elektrolyseanlage, die ins Kernnetz einspeist, fallen ca. 
0,25 €/kg an. Für Anwendungen die nur zeitlich begrenzt das 
Kernnetz nutzen, können Entgelte in Höhen von etwa 1 €/kg 
anfallen. Dies kann insbesondere für Wasserstoffkraftwerke 
mit kurzen jährlichen Einsatzzeiten relevant werden. Für diese 
besteht das Risiko, dass die hohen Netzentgelte die Wasser-
stoffversorgung weiter verteuern, was Auswirkungen auf die 
Stromproduktionskosten der Kraftwerke hat.
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Die für einen Netznutzer anfallenden Gesamtentgelte hängen 
entsprechend vom Einspeiseprofil des importierten bzw. er-
zeugten Wasserstoffs und vom Entnahmeprofil ab. Zusätzlich 
können Kosten für Wasserstoffspeicherung entstehen, sofern 
Versorgungs- und/oder Bedarfsschwankungen ausgeglichen 
werden müssen. Die Vollkosten (Investitions-, Betriebs-, In-
standhaltungs- und Finanzierungskosten) der großskaligen 
Untergrundspeicherung werden auf etwa 3,5 bis 7 €/kg be-
ziffert [74]. Allerdings muss nur ein geringer Anteil des Was-
serstoffs entsprechend zwischengespeichert werden. In der 
Literatur wird hier mittel- bis langfristig von einem zu spei-
chernden Anteil von etwa 8 bis 25% ausgegangen [42]. Ent-
sprechend liegen die anteiligen Speicherkosten bei etwa 0,3 
bis 1,7 €/kg. Für den European Hydrogen Backbone wurde an 
anderer Stelle ein Wert von etwa 1,25 €/kg für den Ausgleich 
der Fluktuationen in der Produktion abgeschätzt [75].

8.3	 Wasserstoffpreis und 
Zahlungsbereitschaft

Derzeit fehlt es an einem liquiden, handelbaren Markt für 
grünen Wasserstoff, sodass nur wenige öffentlich verfügbare 
Preisinformationen für Deutschland vorliegen. Ein auf Pri-
märdaten basierender Preisindex ist der HYDRIX. Seit 2023 
veröffentlicht die European Energy Exchange (EEX) mit dem 

HYDRIX Germany wöchentlich einen Wasserstoffindex bei 
dem Unternehmen auf freiwilliger Basis Preisdaten aus An-
geboten und abgeschlossenen Transaktionen melden können. 
Aus den Preisindikationen ermittelt die EEX einen arithme-
tischen Mittelwert aus Angebots- und Nachfragepreisen. Für 
die Monate Mai bis Juli 2025 werden Werte zwischen 225 und 
258 EUR/MWh (entspricht 7,5 bis 8,6 EUR/kg) angegeben. 
Unklar bleibt, welche und wie viele Marktteilnehmer in wel-
chem Umfang Daten beisteuern. Zudem ist davon auszugehen, 
dass es sich beim betreffenden Wasserstoff nicht primär um 
grünen Wasserstoff im Sinne eines auf die THG-Quote anre-
chenbaren RFNBO (Renewable Fuel of Non-Biological Origin) 
handelt.

In der aktuellen Diskussion steht weniger der Preis als viel-
mehr die Zahlungsbereitschaft unterschiedlicher H2-Endan-
wendungen im Fokus. Während sich ein Preis auf Basis von 
Angebot und Nachfrage am Markt bildet, beschreibt die Zah-
lungsbereitschaft den maximalen Betrag, den ein Nachfrager 
subjektiv bereit wäre, zu zahlen. Sie hängt von individuellen 
Nutzenvorstellungen, Alternativen und Rahmenbedingungen 
ab. Die Zahlungsbereitschaft setzt die Obergrenze für den Preis 
während die H2-Bereitstellungskosten die Untergrenze festle-
gen. Ein Handel kommt zustande, wenn die Bereitstellungs-
kosten kleiner oder gleich dieser Zahlungsbereitschaft sind. 
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Abbildung 25: Ermittlung der Zahlungsbereitschaft für Wasserstoff zur Produktion von „grünem“ Stahl

Um die Zahlungsbereitschaft für Wasserstoff zu bestimmen, 
müssen die Gesamtkosten eines wasserstoffbasierten Prozes-
ses den Gesamtkosten der günstigsten alternativen Techno-
logie gegenübergestellt werden. Bei der alternativen Techno-
logie kann es sich um die Fortführung der bestehenden 
Technologie oder um den Einsatz anderer (grüner) Optionen 
handeln. Bei der Gegenüberstellung müssen sämtliche rele-
vante Aspekte wie Energie- und Rohstoffpreise, Investitions- 
und Umrüstungskosten, Investitionszyklen, Kosten für ex-
terne Effekte wie CO2-Bepreisung sowie regulatorische 
Vorgaben oder Förderinstrumente wie THG-Quoten oder 
Contracts for Difference, berücksichtigt werden.

Neben quantifizierbaren Kosten beeinflussen weitere Faktoren 
die Zahlungsbereitschaft, insbesondere regulatorische Stabili-
tät, technologische Reife, Zuverlässigkeit und Skalierbarkeit 
von Wasserstofflösungen. Hinzu kommt, ob eine Entscheidung 
reversibel ist, ob Lock-in-Effekte entstehen und wie flexibel 
Wasserstoff im Betrieb eingesetzt werden kann (z. B. Dual-
Fuel-Konzepte). Schließlich wirken projektspezifische Fakto-
ren. Weiterhin kann der sogenannte First-Mover-Disadvanta-
ge, d.h. der Wettbewerbsnachteil, wenn Konkurrenten später 
zu geringeren Kosten umsteigen beziehungsweise produzieren 
können, die Zahlungsbereitschaft zusätzlich mindern. Dies 

trifft selbst dann zu, wenn sich der Umstieg auf H2-Techno-
logien für das einzelne Unternehmen grundsätzlich lohnen 
würde.

Die Zahlungsbereitschaft für Wasserstoff erfordert somit im-
mer einen Vergleich mit der konkurrenzfähigsten Alternativ-
technologie. Ein solcher Vergleich ist für das Beispiel der 
Stahlproduktion in Abbildung 25 dargestellt.

Hier wird zunächst die Zahlungsbereitschaft für „grünen 
Stahl“ bestimmt. Diese setzt sich aus den Kosten der konven-
tionellen Stahlerzeugung, den Kosten für die erforderlichen 
CO2-Zertifikaten minus die kostenlos zugeteilten CO2-Zerti-
fikate und den vermarktbaren Mehrwert von grünem Stahl 
zusammen. Anschließend werden die Kosten für die Stahl-
erzeugung per Direktreduktionsanlage (ohne die Kosten für 
Wasserstoff als Reduktionsmittel), verbleibenden CO2-Kosten 
sowie die weiterhin kostenlos zugeteilten CO2-Zertifikate be-
rücksichtigt. Daraus wird das maximale für den H2-Bezug zur 
Verfügung stehende Budget berechnet. Dieses Budget kann 
über den spezifischen H2-Bedarf der Stahlerzeugung in eine 
maximale Zahlungsbereitschaft umgerechnet werden. Im Bei-
spiel beläuft sich die Zahlungsbereitschaft auf etwa 6 €/kg.
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Es ist zu beachten, dass eine ermittelte Zahlungsbereitschaft 
nur bei den zugrunde gelegten Annahmen gültig ist. Diese 
Annahmen können nur für ein Projekt, einen Standort, einen 
Zeitpunkt, einen Kunden oder eine gewisse Wasserstoffmenge 
gültig sein. Quotenregelungen begrenzen beispielsweise die 
Relevanz eines Zusatzwerts von grünem Wasserstoff auf die 
Menge, die zur Erfüllung einer Quote erforderlich ist; für da-
rüberhinausgehende Mengen (Übererfüllung) sinkt die Zah-
lungsbereitschaft häufig.

Abbildung 26 zeigt eine Abschätzung der Zahlungsbereit-
schaft für grünen Wasserstoff in Deutschland im Jahr 2030, 
basierend auf dem im Jahr 2023 erwarteten künftigen Rechts-
rahmen (z. B. Quotenverpflichtungen) [76]. Die höchste Zah-
lungsbereitschaft von bis zu gut 8 €/kg wird für die Nutzung 
von Wasserstoff in Raffinerien ausgewiesen. Diese gilt aller-
dings für vergleichsweise geringe Mengen. Eine ebenfalls 
hohe Zahlungsbereitschaft für deutlich größere Mengen wird 
im Stahlsektor mit rund 6 €/kg gesehen. Eine Zahlungsbereit-
schaft von über 6 €/kg ergibt sich insgesamt für eine Menge 
von 0,4 Mt pro Jahr. 

Weitere Literatur zum Thema Zahlungsbereitschaft für den 
deutschen Markt unterscheidet sich deutlich hinsichtlich Ziel-
setzung, methodischem Ansatz, methodischer Tiefe sowie der 
daraus abgeleiteten Ergebnisse. Annahmeseitig unterscheiden 
sich die Quellen nicht nur bezüglich zugrunde liegenden Sek-

torendefinitionen und weiterer berücksichtigter Aspekte, son-
dern auch bezüglich angenommener Marktsituation und 
Marktfunktionalität.

So beschränkt sich beispielsweise die Betrachtung im Rahmen 
des Norddeutschen Reallabors jeweils auf den Rohstoff, Ener-
gieträger bzw. Kraftstoff, ohne weitere Aspekte wie Investi-
tionskosten zu berücksichtigen. Hier wird beispielsweise für 
den Straßenverkehr ein Wert von etwa 4 bis 10 €/kg für die 
Nutzung von Wasserstoff als Kraftstoff im nicht privaten Be-
reich ermittelt. Die Bandbreite ergibt sich einerseits aus dem 
Benchmark gegen Fahrstrom in Batteriefahrzeugen, anderer-
seits gegen die Kosten für fossilen Dieselkraftstoff [77]. Im 
Bereich der Stahlerzeugung wird gegen Erdgas als Reduk-
tionsmittel gerechnet. Hieraus ergibt sich ein Wert von rund 
2 €/kg. Zur Produktion von Ammoniak liegt der konkurrenz-
fähige H2-Preis bei etwa 4,4 €/kg und bei rund 3,6 €/kg für 
die Herstellung von Methanol [78].

Eine weitere Betrachtung [79] teilt H2-Endanwendungen hin-
sichtlich Zahlungsbereitschaft in hoch, mittel und niedrig ein. 
Hohe Zahlungsbereitschaft wird demnach in der Stahlerzeu-
gung, der Grundstoffchemie und Teilen des Verkehrssektors 
gesehen. Im Bereich Glas und Keramik sowie Steine und Erden 
wird von einer mittleren, bei der Papierherstellung und Kraft-
Wärme-Kopplung einer niedrigen Zahlungsbereitschaft 
ausgegangen.
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Konsens scheint zu sein, dass sich die Zahlungsbereitschaft 
sektorspezifisch teils stark unterscheidet. In Teilbereichen der 
Industrie (insbesondere sogenannte „hard-to-abate“ Berei-
chen) wird im Allgemeinen eine höhere Zahlungsbereitschaft 
angenommen, oft unter der Bedingung, dass Emissionen zu-
künftig signifikant stärker bepreist (oder die Projekte ent-
sprechend finanziell unterstützt) werden. Der Energiesektor 
scheint unterschiedlich eingeschätzt zu werden, was mögli-
cherweise an projektspezifischen oder subsektor-spezifischen 
Regelungen und Fördermöglichkeiten liegt.

8.4	 Überbrückung der Lücke zwischen 
Kosten und Zahlungsbereitschaft

Vergleicht man die Kosten der Wasserstoffbereitstellung mit 
der Zahlungsbereitschaft potenzieller Abnehmer, zeigt sich 
mindestens kurz- bis mittelfristig meist eine deutliche Lücke. 
Damit sich insbesondere in der frühen Marktphase Investitio-
nen und Projekte realisieren lassen, sind Fördermechanismen 
erforderlich. Sie wirken als Anschubfinanzierung, reduzieren 
die Differenz zwischen Kosten und Zahlungsbereitschaft und 
schaffen Planungssicherheit für Investoren.

Diverse Förderprogramme und Unterstützungsinstrumente 
existieren auf Landes-, Bundes- und europäischer Ebene so-
wohl für die H2-Produktion (z. B. Förderprogramm Elektrolyse 
ELY des Landes Baden-Württemberg, EU Hydrogen Bank), die 
H2-Infrastruktur (Bundes- und Landesförderung einzelner 
H2-Leitungen über das IPCEI-Programm, finanzielle Absiche-
rung des H2-Kernnetzes durch den Bund) als auch für H2-An-
wendungen (Bundesförderung zur Dekarbonisierung der In-
dustrie). Weiterhin werden unterschiedliche regulatorische 
Rahmenbedingungen gesetzt, um die Kosten der H2-Versor-
gung zu reduzieren (z. B. Befreiung von Stromnetzentgelten, 
Hochlaufentgelt für das H2-Kernnetz) und die Zahlungsbereit-
schaft für grünen Wasserstoff zu erhöhen (z. B. verpflichtende 
RFNBO-Quote). All dies trägt dazu bei, die Lücke zwischen 
Bereitstellungskosten und Zahlungsbereitschaft zu 
verringern.

Trotz dieser Maßnahmen ist es aktuell weiterhin eine Heraus-
forderung, große Wasserstoffprojekte umzusetzen. Die Gründe 
hierfür sind vielfältig. Im Bereich der Regulatorik stellt bei-
spielsweise die verzögerte Umsetzung der Renewable Energy 
Directive III in nationales Recht in vielen EU-Staaten (ein-
schließlich Deutschland) eine wesentliche Hürde dar. Die da-
raus resultierende fehlende Klarheit über künftige gesetzliche 
Anforderungen, Quotenverpflichtungen und entstehende 

Märkte, etwa für RFNBO, erlaubt häufig keine positive In-
vestitionsentscheidung. Zudem erschweren Verzögerungen im 
Bereich der Infrastruktur sowie bei der Projektumsetzung die 
notwendige zeitliche Koordinierung von H2-Angebot, Infra-
struktur und Nachfrage.

Wie schwierig und komplex die Situation ist, zeigt sich an 
Projekten, die trotz zugesagter hoher Fördersummen nicht 
umgesetzt werden. Dies umfasst unter anderem die bereits 
angesprochenen Elektrolyseprojekte der European Hydrogen 
Bank, die Realisierung einer 30-MW-Elektrolyseanlage in der 
Raffinerie Heide im Rahmen des Reallabors WESTKÜSTE100 
sowie das geplante Elektrolyseprojekt im Saarland, das eine 
IPCEI-Förderung erhalten hatte. Ein weiteres Beispiel ist Ar-
celorMittal: Das Unternehmen hat seine Pläne, die Stahlpro-
duktion in Bremen und Eisenhüttenstadt auf Wasserstoff um-
zustellen, aufgegeben. Trotz der zugesagten Förderung in 
Höhe von 1,3 Milliarden Euro ist der erzeugte Stahl laut 
Unternehmen nicht wettbewerbsfähig [80]. Gleichzeitig wer-
den jedoch zunehmend Elektrolyseure realisiert, und Förder-
programme werden insgesamt häufig gut angenommen. Ein 
Beispiel ist das Förderprogramm ELY des Landes Baden-Würt-
temberg, das Ende 2025 acht Projekte mit einer Elektrolyse-
kapazität von insgesamt 55 MW mit rund 50 Millionen Euro 
unterstützt [81].

Insgesamt wird erwartet, dass sich die Lücke zwischen Zah-
lungsbereitschaft und Wasserstoffbereitstellungskosten lang-
fristig schließt. Auf Seiten der Bereitstellung sind die zentra-
len Treiber Kostenreduktionen durch technologischen 
Fortschritt und Skaleneffekte. Auf der Nachfrageseite steigt 
die Zahlungsbereitschaft infolge zunehmend strenger Vor-
gaben zur THG-Minderung und entsprechend gesetzten poli-
tischen Rahmenbedingungen. Insbesondere diese politisch 
gesetzten Rahmenbedingungen sind mitentscheidend dafür, 
wann und für welche Wasserstoffanwendungen sich die Kos-
tenlücke schließt.
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Fazit

Die in der Studie zusammengetragenen Daten und Informa-
tionen zeigen, dass Baden-Württemberg beim Markthochlauf 
einer klimaneutralen Wasserstoffwirtschaft vor erheblichen 
strukturellen Herausforderungen steht, gleichzeitig jedoch 
vielfältige Optionen für eine zukünftige Versorgung besitzt. 
Der erwartete Wasserstoffbedarf des Landes wird das heutige 
Niveau deutlich übersteigen und von einer industriell gepräg-
ten Abnehmerlandschaft dominiert sein. Aufgrund begrenzter 
Potenziale für erneuerbare Energien im Land wird Baden-
Württemberg auf Importe angewiesen sein, sowohl über Pipe-
lines aus europäischen und angrenzenden Erzeugungsregio-
nen als auch ergänzend über maritime Importwege.

Europaweit bestehen umfangreiche Planungen für Wasser-
stoffpipelines, die langfristig große Mengen Wasserstoff aus 
Nord-, Süd-, Ost- und Westeuropa sowie aus Nordafrika und 
weiteren Regionen nach Deutschland transportieren können. 
Die Einbindung Baden-Württembergs in das deutsche H2-
Kernnetz ermöglicht prinzipiell den Bezug über alle relevanten 
Importkorridore. Die tatsächlichen Versorgungspfadoptionen 
hängen jedoch von der zeitlichen Fertigstellung der Infra-
struktur, dem parallelen Aufbau internationaler Produktions-
kapazitäten sowie der regionalen Verfügbarkeit ergänzender 
Verteilnetze im Land ab. Die Kernnetzabschnitte in Baden-
Württemberg schaffen hierfür eine wichtige Grundlage, er-
schließen jedoch zunächst nur bestimmte Regionen. Weitere 
Landesteile bleiben vorerst auf dezentrale Erzeugung mittels 
Elektrolyse oder auf die Versorgung beispielsweise per Stra-
ßentransport über die „letzte Meile“ angewiesen.

Die Analyse internationaler Produktionsstandorte verdeut-
licht, dass sowohl grüner als auch kohlenstoffarmer Wasser-
stoff weltweit im Aufbau ist. Die Geschwindigkeit dieses 
Hochlaufs hängt jedoch stark von regulatorischen, wirtschaft-
lichen und infrastrukturellen Faktoren ab. Länder mit hohen 
erneuerbaren Potenzialen und günstiger Standortlogistik 
werden künftig voraussichtlich eine bedeutende Rolle im glo-
balen Wasserstoffhandel einnehmen. Ergänzend werden ma-

ritime Importe, etwa in Form von Ammoniak oder Flüssig-
wasserstoff, auch im Hinblick auf Diversifikation und 
Versorgungssicherheit an Bedeutung gewinnen. Über die reine 
Versorgung mit Wasserstoff hinaus können Derivate insbe-
sondere für stoffliche Anwendungen, beispielsweise in der 
Chemieindustrie, eine zentrale Rolle spielen.

Die Betrachtung der Kostenstrukturen zeigt, dass erneuer-
barer Wasserstoff auch langfristig keine einheitlichen Kosten 
aufweisen wird. Die Bereitstellungskosten hängen von zahl-
reichen Einflussfaktoren ab, darunter Investitionskosten, 
Strompreise, Transportentgelte und mögliche Speicheranfor-
derungen. Studien gehen insgesamt von einem deutlichen 
Rückgang der zukünftigen Produktions- und Bereitstellungs-
kosten aus. Gleichzeitig bleibt jedoch die wirtschaftliche  
Nutzung in vielen Anwendungen von der Entwicklung der 
Zahlungsbereitschaft abhängig. Durch stetig steigende THG-
Minderungsziele und entsprechend gesetzte politische Rah-
menbedingungen wird allgemein ein Anstieg der Zahlungs-
bereitschaft erwartet. Der heutige Markt ist jedoch durch hohe 
Unsicherheiten, geringe Liquidität und fehlende Preistrans-
parenz gekennzeichnet. Fördermaßnahmen spielen daher eine 
zentrale Rolle, um die Lücke zwischen H2-Bereitstellungs-
kosten und Zahlungsbereitschaft während des Markthoch-
laufs zu reduzieren beziehungsweise zu schließen.

Insgesamt zeigt die Studie, dass Baden-Württemberg einen 
komplexen Transformationsprozess durchläuft, bei dem die 
Koordination von Infrastruktur, Erzeugung, Importen und 
Nachfrage entscheidend ist. Trotz bestehender Unsicherheiten 
hinsichtlich Verfügbarkeit, Kostenentwicklung und interna-
tionaler Marktstrukturen bestehen tragfähige Perspektiven 
für die Etablierung einer nachhaltigen Wasserstoffversorgung. 
Die Kombination aus Pipelineimporten, maritimen Derivaten 
und lokalen Elektrolyseuren sowie der schrittweisen Erwei-
terung des Wasserstoffnetzes bildet dabei das Fundament für 
die zukünftige Versorgung des Landes.
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Abkürzungsverzeichnis

ARA	 Amsterdam, Rotterdam, Antwerpen

AWZ	 Ausschließliche Wirtschaftszone

BNetzA	 Bundesnetzagentur

BSHC	 Baltic Sea Hydrogen Connector

BW 	 Baden-Württemberg

CBAM	 Carbon Border Adjustment Mechanism

CCS	 Carbon Capture and Storage

CEHC	 Central European Hydrogen Corridor

CH4	 Methan

CO2	 Kohlendioxid

DME	 Dimethylether

DN	 Nominaler Durchmesser

DP	 Nenndruck

EE	 Erneuerbare Energien

EEX	 European Energy Exchange

EHB	 European Hydrogen Backbone

eLNG	 synthetisch erzeugtes verflüssigtes Methan

EnWG	 Energiewirtschaftsgesetz

ETS	 Emissions Trading System (europäisches 

Emissionshandelssystem)

EU	 Europäische Union

FNB	 Ferngasnetzbetreiber

GEG	 Gebäudeenergiegesetz

GHG	 Green House Gases

H2 	 Wasserstoff

IEA	 International Energy Agency

IPCEI	 Important Projects of Common European 

Interest

KfW	 Kreditanstalt für Wiederaufbau

KO-NEP 	 Koordinierungsstelle Netzentwicklungsplan

KWK	 Kraft-Wärme-Kopplung

LCOH	 Levelized Cost of Hydrogen

LH2	 Flüssigwasserstoff (Liquid Hydrogen)

LOHC	 Liquid Organic Hydrogen Carrier

MENA	 Middle East and North Africa

MeOH	 Methanol

NBHC	 Nordic-Baltic Hydrogen Corridor

NEP	 Netzentwicklungsplan

NH3	 Ammoniak

PCI	 Projects of Common Interest

PEM	 Proton Exchange Membrane 

PPA	 Power Purchase Agreement

PV	 Photovoltaik

RED	 Renewable Energy Directive

RFNBO	 Renewable Fuels of Non-Biological Origin

SEEHyC	 South-East European Hydrogen Corridor

SEL	 Süddeutsche Erdgasleitung

SNG	 Synthetic Natural Gas

TENP	 Trans-Europa-Naturgas-Pipeline

TYNDP	 Ten Year Network Development Plan

WACC 	 Weighted Average Cost of Capital
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