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KURZFASSUNG 
Diese Studie ergänzt die Studie „Importmöglichkeiten für erneuerbaren Wasserstoff“, welche im Jahr 
2022 im Auftrag des Bundesministeriums für Klimaschutz, Umwelt, Energie, Mobilität, Innovation 
und Technologie durchgeführt wurde [40]. 

In dieser Studie werden weitere mögliche Länder für den Export von Wasserstoff für den österrei-
chischen Markt entlang des südlichen Importkorridors analysiert. Neben Namibia und Südafrika wird 
der Oman als drittes Land analysiert. Dazu werden die Rahmenbedingungen für die Produktion und 
den Export von Wasserstoff und Wasserstoffderivaten in diesen Ländern untersucht und eine 
techno-ökonomische Bewertung der Importkosten durchgeführt. Der Wasserstofftransport wird per 
Pipeline, Flüssigwasserstoff, Ammoniak und LOHC (Liquid Organic Hydrogen Carrier) modelliert, 
jeweils unter der Annahme, dass schlussendlich gasförmiger Wasserstoff nach Österreich importiert 
wird, wodurch für einzelne Derivate eine Rückumwandlung erforderlich ist. Im Oman wird zusätzlich 
SNG (synthetisches Methan) als Transportmedium analysiert, dieses aber unter der Annahme, dass 
SNG nicht mehr in Wasserstoff rückumgewandelt wird. 

Die Analyse der Länder zeigt, dass Namibia den Aufbau einer Wasserstoffexportwirtschaft anstrebt, 
aber vor Herausforderungen wie dem notwendigen Ausbau der Infrastruktur und einer kleinen Wirt-
schaft steht. Südafrika verfügt über einen bestehenden Industriesektor mit Erfahrung in der Was-
serstoffproduktion und einer Wasserstoffstrategie. Anhaltende Stromversorgungsprobleme auf-
grund veralteter Infrastruktur könnten jedoch den reibungslosen Betrieb von Exportzentren behin-
dern. Der Oman strebt die Entwicklung von Wasserstoffprojekten als langfristige Alternative zum 
Export fossiler Brennstoffe an, wobei ein nationales Energie- und Chemieunternehmen die Führung 
übernimmt.  

Die durchgeführten Analysen zeigen, dass die Importkosten in Namibia und Südafrika aufgrund der 
langen Transportwege und hohen Produktionskosten relativ hoch sind, während der Oman aufgrund 
niedriger Produktionskosten und kürzerer Transportwege Kostenvorteile hat. Der Import von SNG 
hat spezifische Vor- und Nachteile im Vergleich zu den Wasserstoffrouten, wobei keine signifikanten 
Kostenvorteile gegenüber anderen Transportmedien bestehen. 
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1 EINLEITUNG & ZIELSETZUNG 
Als Ergänzung zur im Jahr 2022 durchgeführten Studie „Importmöglichkeiten für erneuerbaren Was-
serstoff“ werden in vorliegender Studie weitere mögliche Bezugsländer für den Export von Wasser-
stoff entlang des südlichen Importkorridors analysiert. Neben den vorab fixierten Ländern Namibia 
und Südafrika wird im Rahmen der Studie ein drittes Land, der Oman, identifiziert. Die erarbeiteten 
Ergebnisse sollen als Grundlage für die Auslotung weiterer möglicher Kooperationspartner für den 
Import von Wasserstoff dienen. 

Zur Erarbeitung dieser Inhalte wurden die Rahmenbedingungen für die Produktion und den Export 
von Wasserstoff in den ausgewählten analysiert und eine techno-ökonomische Bewertung der Im-
portkosten, analog zur Methodik der Hauptstudie, durchgeführt.  
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2 AUSWAHL UND ANALYSE DER WEITEREN BEZUGSLÄNDER 
Die drei weiteren Untersuchungsländer ergeben sich aus zwei vom BMK fest vorgegebenen Ländern 
und einem weiteren gemeinsam ausgewählten Land. Das dritte Untersuchungsland wurde dabei, 
aus einer Liste an potentiell interessanten Ländern ausgesucht, bei denen der Wasserstoff über die 
Südroute nach Österreich geliefert werden würde. Die initiale Liste an potentiell interessanten Län-
dern ergab sich in Bezug auf bestehende Pläne und Initiativen in den Kooperationsländern zur Was-
serstofferzeugung, infrastrukturellen Voraussetzungen und den lokalen Wasserstoffgestehungskos-
ten aus PV-Erzeugung und Windkraft. 

Die schlussendlich ausgewählten Untersuchungsländer sind Namibia, Südafrika und der Oman. Da-
rauf aufbauend wurde die techno-ökonomische Analyse der lokalen Wasserstoffgestehungskosten 
für die ausgewählten Länder analog zur Methodik der Hauptstudie durchgeführt. 

2.1 Methodik zur Länderauswahl 
Die Auswahl des dritten Landes erfolgte in einem mehrstufigen Prozess. Zunächst wurden Länder 
der MENA-Region anhand unterschiedlicher Kriterien beurteilt: 

• Indikative Wasserstofferzeugungskosten und -potential 
o Einschätzung der Wasserstofferzeugungskosten [34] 
o Meerzugang für Wasseraufbereitung 

• Politische Stabilität 
o Fragile State Index [16] 
o Demokratie Index [18] 

• Infrastruktur- und Exportkriterien 
o Bestehende Wasserstoffstrategien, Initiativen und Projekte 
o Verfügbarkeit von technischer Infrastruktur zur Begünstigung von Wasserstoffex-

port 
o Wirtschaftsindikatoren (BIP, Anteil Industrie am BIP) 
o Landverfügbarkeit 

Die Endauswahl erfolgte im Zuge eines Workshops in Abstimmung mit dem BMK, dabei fiel die Wahl 
auf den Oman. 
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2.2 Namibia 
Im folgenden Kapitel werden die grundsätzlichen Rahmenbedingungen für die Produktion und den 
Export von grünem Wasserstoff in Namibia analysiert. Tabelle 2-1 fasst die wichtigsten Erkenntnisse 
zusammen. 

Tabelle 2-1 Zusammenfassung der Rahmenbedingungen für Produktion / Export von grünem Wasserstoff in Namibia 

Bereich Kurzbeschreibung 

Bestehende Wasser-
stoffstrategien, Initia-

tiven & Projekte 

• Ziel des Aufbaus einer grünen Wasserstoffwirtschaft und Positionierung als Expor-
teur für afrikanischen und internationalen Markt in nationaler Wasserstoffstrategie 
dargelegt 

• Erstes großes Projekt zur Produktion und Export von grünem Wasserstoff aus 
Wind und PV in Form von Ammoniak inkl. dem Aufbau nötiger Infrastruktur in Ent-
wicklung 

• MoUs zur Kooperation im Wasserstoffbereich u.a. mit der EU, Deutschland, Bel-
gien und den Niederlanden 

Infrastrukturelle Rah-
menbedingungen 

• Wenig ausgebauter Energiesektor ohne bestehende Infrastruktur zum Export von 
Energie für den Weltmarkt 

• Dünne Besiedlung insbesondere im Norden des Landes 

Wirtschaftsstruktur 
und Landverfügbar-

keit 

• Marktwirtschaftlich orientiert. Hauptwirtschaftszweige sind Bergbau, Fischfang, 
Landwirtschaft, Tourismus. Bergbau spielt wesentliche Rolle, Rohstoffe stellen vor 
allem Uran, Diamanten, Kupfer, Gold und Blei dar 

• Sehr hohe Ungleichverteilung der Einkommen, Zugang zu Elektrizität etwa bei 
60% 

• Großteil der Elektrizität stammt aus Wasserkraft. Weltweit unter den 10 größten 
Exporteuren von Uran. Es wurde Interesse zum Aufbau von Atomkraft bekundet.  

Strom-/ und Wasser-
stoffgestehungskos-
ten 

• Gute Wind- und PV-Standorte im Norden und Süden des Landes 
• Wasserstoffgestehungskosten an Projektstandort in Lüderitz zwischen ca. 3 €/kg 

(optimistisch 2040) und 5 €/kg (pessimistisch 2030) 
• Gesamtimportkosten zwischen ca. 6 €/kg (LH2 opt. 2040) und 17 €/kg (LOCH 

pes. 2030) 

2.2.1 Bestehende Wasserstoffstrategien, Initiativen & Projekte 
Zur Koordinierung des Hochlaufs einer Wasserstoffwirtschaft und der Koordinierung von erneuerba-
ren Wasserstoffprojekten wurde im Jahr 2021 das staatliche Green Hydrogen Council etabliert [44]. 
Seitdem wurden einige internationale Kooperationen im Wasserstoffbereich abgeschlossen, unter 
anderem mit der EU, Deutschland, Belgien und den Niederlanden [20, 25, 50, 60] 

Im November 2022 hat Namibia eine nationale Wasserstoffstrategie veröffentlicht, die den grundle-
genden Plan zum Aufbau einer grünen Wasserstoffwirtschaft für den nationalen und internationalen 
Absatz darlegt [51]. Die ambitionierten Ziele sehen eine Produktion von 1 – 2 Millionen Tonnen an 
Wasserstoff(-derivaten) bis 2030, 5 – 7 Millionen Tonnen bis 2040 und 10 – 15 Millionen Tonnen bis 
2050 vor. Ausgehend von drei Wasserstoff-Valleys als Produktions- und Exporthubs soll eine um-
fangreiche Wasserstoffinfrastruktur aufgebaut werden, die nationale und internationale Märkte an-
bindet (siehe Abbildung 2-1). Insbesondere im Norden und Süden des Landes ermöglichen gute 
Wind- und PV-Potentiale die kostengünstige Produktion von Wasserstoff, während im wirtschaftlich 
starken Zentrum des Landes die Nutzung des Wasserstoffs und die Anbindung an internationale 
Märkte forciert werden soll.  
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Abbildung 2-1 Pläne für nationale Wasserstoff-Valleys für die Produktion, den Export und den nationalen Einsatz von 
erneuerbarem Wasserstoff in Namibia [31] 

Ein erstes großes Wasserstoffprojekt befindet sich in Entwicklung. Hyphen Hydrogen Energy [31] 
plant im Süden des Landes auf einer Fläche von 4.000 km² in der ersten Phase bis 2026 eine Ka-
pazität von 2 GW Wind und PV zur Produktion von 120.000 t Wasserstoff pro Jahr und befindet sich 
aktuell in der front-end Engineering and design (FEED) Phase [15]. Die nötige Infrastruktur (Export-
hafen, Terminals, Pipelines, etc.) werden im Projekt aufgebaut und sollen im weiteren Verlauf auch 
von anderen Projekten genutzt werden. Der Wasserstoff soll zur Produktion von grünem Ammoniak 
vorrangig für den Exportmarkt genutzt werden. Ein MoU mit RWE zur Abnahme von bis zu 
300.000 t NH3/a ab 2027 wurde dazu bereits unterzeichnet [50]. Perspektivisch ist auch die Produk-
tion und der Export von grünem Stahl und E-Fuels geplant. Das gesamte Investitionsvolumen für 
die erste Phase wird mit vier bis fünf Milliarden USD beziffert.  

2.2.2 Infrastrukturelle Rahmenbedingungen 
Namibia besitzt keinen gut ausgebauten Energiesektor oder bestehende Infrastruktur zum Export 
von Energieträgern (Gas / Öl). Durch die dünne Besiedlung des Landes sind viele Bereiche des 
Landes infrastrukturell (Straßenanbindung, Stromnetzanschluss, etc.) nur schlecht entwickelt, ins-
besondere im Norden des Landes [44]. 

2.2.3 Wirtschaftsstruktur, Energiesektor & Landverfügbarkeit 
Die Wirtschaft Namibias ist stark marktwirtschaftlich orientiert, als Hauptwirtschaftszweige sind vor 
allem Bergbau, Fischfang, Landwirtschaft und Tourismus zu nennen. Vor allem der Bergbau spielt 
im Form eines Abbaus von Uran, Diamanten, Kupfer, Gold und Blei eine wesentliche Rolle. Dies 
zeigt sich auch in den Wertschöpfungsanteilen am BIP. 

Abbildung 2-2 zeigt den BIP aufgeteilt auf die Wirtschaftssektor in Dienstleistungen, Landwirtschaft 
und Industrie. Etwas mehr als dir Hälfte des BIP fallen auf den Wirtschaftssektor Dienstleistungen, 
die Landwirtschaft macht einen Anteil von rund 10% aus, der Rest fällt auf die Industrie. 
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Abbildung 2-2 BIP nach Sektoren in Namibia 

 

Namibia ist außerdem gekennzeichnet von einer äußerst hohen Ungleichverteilung der Einkommen, 
was sich in einem weltweiten Ranking des Gini-Index von 2 niederschlägt. Rund 47 % des Gesamt-
einkommens ist auf 10 % der Bevölkerung konzentriert. Kurz zusammengefasst sind die Wirt-
schaftsindikatoren in Namibia sind wie folgt: [62] 

• Einwohner: 2.5 Millionen 
• BIP gesamt: 12 Mrd USD 
• BIP/Kopf: 8.900 USD/a 
• Arbeitslosigkeit: 22% 
• Anteil u. Armutsgrenze: 15% 
• BIP/Energie: 383$/MJ 
• CO2-Emissionen/Kopf: 1.7 t/a 
• Welt-Ranking Gini-Index: 2 

Namibia ist weiter gekennzeichnet von einem relativ hohen Anteil erneuerbarer Energien am Pri-
märenergieverbrauch, was auf einen relativ hohen Wasserkraft-Anteil in der Stromerzeugung zu-
rückzuführen ist. Im Allgemeinen ist der Wertschöpfungsanteil je eingesetzter Primärenergie 
(383 $/MJ) relativ hoch. [62] 

Landwirtschaft

Industrie

Dienstleistungen
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Abbildung 2-3 Primärenergieverbrauch in Namibia [62] 

 

Abbildung 2-4 Stromerzeugung in Namibia [62] 

Eine Analyse der Landnutzung in Namibia zeigt sich, dass ein sehr großer Anteil an Ödland, vor 
allem in der Küstenregion, besteht. Weiters, ist Namibia sehr dünn besiedelt mit einer Bevölkerungs-
dichte von 3 EW/km².[9] 

 

Abbildung 2-5 Landnutzung in Namibia [9] 
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2.2.4 Strom-/ und Wasserstoffgestehungskosten 
Zur Strom- und Wasserstoffproduktion wurde ein Standort im Süden von Namibia nahe Lüderitz, 
basierend auf den Analysen in Kapitel 2.2.1, ausgewählt, siehe Abbildung 2-6. Der Standort befindet 
sich in unmittelbarer Nähe eines Hafens und bietet somit eine wichtige Voraussetzung für den Auf-
bau eines Wasserstoffexporthubs. 

 

Abbildung 2-6 Standortauswahl in Namibia [23] 

Der Standort weist durchschnittlich 1.623 Volllaststunden Photovoltaikerzeugung und 4.290 Volllast-
stunden Windkrafterzeugung im Jahr auf. Als Windturbine wurde in diesem Fall die  EnVentus V150 
ausgewählt [46], die Daten zur Wirtschaftlichkeitsbewertung der Erneuerbaren Erzeugungsanlagen 
stammen aus der Studie „Importmöglichkeiten für erneuerbaren Wasserstoff“, 2022 [40]. Die Ana-
lyse der Daten zeigt, dass Wind- und Photovoltaikerzeugung eine hohe Erzeugung in den Monaten 
September bis März auf und eine verringerte Erzeugung in den Monaten April bis Juli aufweisen. Im 
Vergleich zu den anderen betrachteten Ländern aus der Hauptstudie [40] zeigt die saisonale Wind- 
und Photovoltaikerzeugung keine synergetischen Effekte, wie aus Abbildung 2-7 ersichtlich. Die 
Stromgestehungskosten betragen 19,90 €/MWh für Photovoltaikanlagen und 24,20 €/MWh für 
Windkraftanlagen. 

 

Abbildung 2-7 Monatliche Volllaststunden der Erzeugungsanlagen in Namibia [17, 19] 
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Die Analgenkonfigurationen mit den niedrigsten Wasserstoffgestehungskosten beinhalten eine 
Elektrolyseleistung zwischen 175 und 200 MW, 25 bis 50 MW installierter PV Erzeugung und 200 
bis 225 MW installierter Windkrafterzeugung. Damit ergeben sich Wasserstoffgestehungskosten 
von 4,97 €/kg (2030 pessimistisch) bis 3,33 €/kg (optimistisch, 2040). Aufgrund der zeitlich 
korrelierenden Erzeugung von Erneuerbarerenergie und der verhältnismäßig deutlich höhren 
Volllaststundenanzahl an Winderzeugung, ergibt sich, anders als an anderen betrachteten 
Standorten, am Standort Namibia trotz der hohen PV-Volllaststunden ein sehr geringer Anteil an 
PV-Leistung an der erneuerbaren Energieerzeugung. Abbildung 2-8 zeigt die Kostenaufteilung 
zwischen den Kostenkomponenten PV, Windkraft, Elektrolyseur, Wasseraufbereitung 
(Salzwasserosmose) und Balance of Plant, CAPEX und OPEX werden dabei zusammengefasst. 

 

Abbildung 2-8 Kostenaufteilung der Wasserstoffgestehungskosten in Namibia  
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2.3 Südafrika 
Im folgenden Kapitel werden die grundsätzlichen Rahmenbedingungen für die Produktion und den 
Export von grünem Wasserstoff in Südafrika analysiert. Tabelle 2-2 fasst die wichtigsten Erkennt-
nisse zusammen. 

Tabelle 2-2 Zusammenfassung der Rahmenbedingungen für Produktion / Export von grünem Wasserstoff in Südafrika  

Bereich Kurzbeschreibung 

Bestehende Wasser-
stoffstrategien, Initiati-

ven & Projekte 

• Ziel des Aufbaus einer grünen Wasserstoffwirtschaft für die Dekarbonisierung der ei-
genen Industrie und den Export in nationaler Wasserstoff-Roadmap dargelegt 

• Vielzahl an Projekten für Produktion von grünem Wasserstoff in unterschiedlichen Sta-
dien der Umsetzung 

• Kooperation im Wasserstoffbereich u.a. mit Deutschland, dem Vereinigten Königreich 
und den Niederlanden 

Infrastrukturelle Rah-
menbedingungen 

• Großer Industriesektor mit bestehender Expertise in der Produktion von Wasserstoff 
und synthetischen Kraftstoffen 

• Vorhandene Infrastruktur (z.B. Häfen) können für Export von Wasserstoff adaptiert 
werden 

• Regelmäßige, flächendeckende Stromabschaltungen 

Wirtschaftsstruktur und 
Landverfügbarkeit 

• Größtes afrikanisches Exportland von Kohle, extensive Kohleindustrie zur Eigenver-
sorgung angesichts fehlender Gas- & Ölreserven. Öl Importe stammen hauptsächlich 
aus dem mittleren Osten und Nigeria 

• Relativ hohe Elektrifizierungsrate für Afrika (94%), dennoch hohe Instabilität in der 
Stromversorgung 

• Gas Exploration stammt hauptsächlich von Offshore Gasfeldern, produziert rund ein 
Viertel des Verbrauchs. Importe stammen hauptsächlich aus Mozambique 

Strom-/ und Wasser-
stoffgestehungskosten 

• Gute Wind- und PV-Standorte im Nordwesten des Landes 
• Wasserstoffgestehungskosten an Projektstandort in Port Nolloth zwischen ca. 3 €/kg 

(optimistisch 2040) und 5 €/kg (pessimistisch 2030) 
• Gesamtimportkosten zwischen ca. 6 €/kg (LH2 opt. 2040) und 17 €/kg (LOCH pes. 

2030) 

2.3.1 Bestehende Wasserstoffstrategien, Initiativen & Projekte 
Südafrika hat sein Potential als Produzent und Exporteur von grünem Wasserstoff und dessen De-
rivaten erkannt und verfolgt das Ziel des Aufbaus einer grünen Wasserstoffwirtschaft. Um die ent-
sprechenden Rahmenbedingungen zu schaffen, wurde im Jahr 2022 die Hydrogen Society Road-
map veröffentlicht. Darin werden die Ziele definiert, Wasserstoff zur Dekarbonisierung der heimi-
schen Industrie sowie des Transport- und Energiesystems zu nutzen. Zusätzlich soll ein Exportmarkt 
für Wasserstoff in Form von Ammoniak und synthetischen Kraftstoffen aufgebaut werden und die 
lokale Produktion von Schlüsselkomponenten für Elektrolyseure bzw. Brennstoffzellen etabliert wer-
den. Produktionsziele für erneuerbaren Wasserstoff betragen 10 GW installierte Elektrolyseleistung 
bis 2030 und 15 GW bis 2040. [54] 

Neben der nationalen Roadmap hat die Region Northern Cape bereits im Jahr 2021 eine regionale 
Wasserstoffstrategie veröffentlicht, die einen Pfad für die Dekarbonisierung der regionalen Industrie 
und des Transportwesens sowie der Produktion von grünem Wasserstoff für den Export zeichnet. 
Als Ziel für die Wasserstoffproduktion wurde hier eine installierte Elektrolyseleistung von 5 GW bis 
2030 definiert. [59] 

Aufgrund des hohen Produktionspotentials in Kombination mit einem bestehenden lokalen Bedarf 
und einer global entwickelnden Nachfrage nach grünem Wasserstoff sind eine Vielzahl an Projekten 
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bereits in unterschiedlichen Stadien der Umsetzung. Im Jahr 2021 wurden etwa 55 Projekte im Zu-
sammenhang mit der Produktion von grünem Wasserstoff identifiziert [37]. Treibende Kraft hinter 
vielen dieser Projekte ist als lokaler Stakeholder der Chemie- und Energiekonzern Sasol. Erste 
große Projekte, die Wasserstoff für den Export produzieren sollen, sind im Folgenden kurz beschrie-
ben: 

• HyShiFT: Das HyShiFT-Konsortium besteht aus südafrikanischen (Sasol, Hydregen) und 
deutschen (Linde, Enertrag) Partnern die gemeinsam sustainable aviation fuel (SAF, E-Ke-
rosene) in einer bestehenden Fischer-Tropsch Anlage von Sasol in Secunda u.a. für den 
deutschen Markt produzieren wollen. In einem ersten Schritt soll ab 2023 mit dem Bau ei-
nes 40 MW Elektrolyseurs begonnen werden, der im Vollausbau auf 200 MW erweitert wer-
den soll. Das Projekt wird u.a. von der deutschen Regierung gefördert [12].  

• Hive Ammonia South Africa: Das Konsortium aus einem britischen (Hive Energy) und ei-
nem südafrikanischen (Built Africa) Partner plant den Bau von fünf großen Produktionsan-
lagen für grünen Wasserstoff und grünes Ammoniak in Südafrika. Das erste konkrete Pro-
jekt ist der Bau einer Anlage mit einer Kapazität von 900.000 Tonnen Ammoniak in der Nel-
son Mandela Bay (Coega), die zu Beginn von einem PV-Park mit 1 GW Leistung beliefert 
wird [29]. Im Vollausbau sollen 5 GW an erneuerbarer Stromkapazität installiert werden, die 
teilweise auch ins lokale Netz speist. Der Produktionsstart der Anlage ist für 2025 geplant 
[37].  

• Boegoebaai Export Hub: In Boegoebaai (Küstenregion in der Northern Cape Region) soll 
ein Produktions- und Exportzentrum für grünen Wasserstoff entstehen. Die Gegend bietet 
optimale erneuerbare Potentiale, ist aber infrastrukturell nicht gut erschlossen. Die lokale 
Regierung hat Sasol damit beauftragt, eine Machbarkeitsstudie für die Entwicklung von bis 
zu 9 GW an erneuerbarer Produktionskapazität (Wind / PV), 5 GW Elektrolyseleistung mit 
einer Jahresproduktion von 400.000 Tonnen grünem Wasserstoff und der nötigen Infra-
struktur für die Produktion, Speicherung und Export von Ammoniak durchzuführen [11]. Die 
Machbarkeitsstudie soll 2023 abgeschlossen werden. Potenzielle Abnehmer für den grü-
nen Ammoniak sind u.a. der Hafen Rotterdam mit dem ein MoU abgeschlossen wurde [22].  

2.3.2 Infrastrukturelle Rahmenbedingungen 
Vorteilhaft für den Hochlauf einer grünen Wasserstoff(-export)-wirtschaft ist die vorhandene Exper-
tise in der Produktion und dem Betrieb von Wasserstoffproduktionsanlagen. Der Chemie- und Ener-
giekonzern Sasol produziert in Südafrika aktuell ca. 3% des weltweiten Wasserstoffbedarfs. Dieser 
stammt hauptsächlich aus dem Bereich der Produktion von synthetischen Kraftstoffen (mittels der 
weltgrößten Coal-to-Liquid Anlage) und der Ammoniakproduktion. [54]  

Infrastrukturell sind insbesondere die großen Industriestandorte in der Umgebung um Johannesburg 
und Durban sowie die Nelson Mandela Bay gut angebunden und bieten daher passende Vorausset-
zungen für die Nutzung und den Export von grünem Wasserstoff. Die Gegend mit dem größten 
Potential zur Produktion von grünem Wasserstoff (Nordwestküste Südafrikas) ist infrastrukturell je-
doch (noch) nicht ausreichend erschlossen, wobei Projekte zur Erschließung der dortigen Potentiale 
in Evaluierung sind.  

Ein grundlegendes Problem besteht in der allgemeinen Stromversorgung. Seit Jahren kommt es 
häufig zu flächendeckenden Stromabschaltungen, weil insbesondere veraltete Kohlekraftwerke 
(80% der Erzeugungsleistung) regelmäßig ausfallen [58].  
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2.3.3 Wirtschaftsstruktur, Energiesektor & Landverfügbarkeit 
Südafrika ist ein wirtschaftlich weit entwickeltes Land, rund zwei Drittel der gesamten Wertschöpfung 
findet im Dienstleistungssektor statt. Die Einkommen im Land sind jedoch extrem ungleich verteilt. 
50 % des Gesamteinkommens sind auf die wohlhabendsten 10% der Bevölkerung konzentriert, 
während rund 20 % unterhalb der absoluten Armutsgrenze leben. Damit belegt Südafrika den welt-
weit ersten Rang im Gini-Index, die Einkommen sind daher weltweit am ungleichmäßigsten verteilt. 

 

Abbildung 2-9 BIP nach Sektoren in Südafrika [62] 

Die Wirtschaft ist äußerst energieintensiv, der Quotient BIP/Energie von 152 $/MJ ist tendenziell 
niedrig (vgl. Österreich: 407 $/MJ). Die Wirtschaftsindikatoren in Südafrika zusammengefasst sind 
wie folgt: [62] 

• Einwohner: 59 Millionen 
• BIP: 419 Mrd USD 
• BIP/Kopf: 13.126 USD PPP 
• Arbeitslosigkeit: 33% 
• Anteil u. Armutsgrenze: 20% 
• BIP/Energie: 152 $/MJ 
• CO2-Emissionen/Kopf: 7.5 t/a 
• Welt-Ranking Gini-Index: 1 

Südafrika ist das größte afrikanische Exportland von Kohle und beheimatet eine extensive Kohlein-
dustrie zur Eigenversorgung angesichts fehlender Gas- & Ölreserven. Öl Importe stammen haupt-
sächlich aus dem mittleren Osten und Nigeria. 

Abbildung 2-10 und Abbildung 2-11 zeigen den Primärenergiebedarf in Südafrika und Stromerzeu-
gung.  

Landwirtschaft

Industrie

Dienstleistungen
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Abbildung 2-10 Primärenergieverbrauch in Südafrika [62] 

 

Abbildung 2-11 Stromerzeugung in Südafrika [62] 

Für afrikanische Verhältnisse weist Südafrika eine hohe Elektrifizierungsrate auf (94%), dennoch ist 
die Stromversorgung sehr instabil und ist von geringer Investitionstätigkeit gekennzeichnet. Gas Ex-
ploration stammt hauptsächlich von Offshore Gasfeldern, was wiederum rund ein Viertel des Ver-
brauchs ausmacht. Die Importe stammen hauptsächlich aus dem Nachbarland Mozambique. 

Die Landnutzung in Südafrika besteht aus einem sehr großen Anteil Fläche mit ‚Busch- & Krautarti-
ger Bewuchs, vor allem in der Küstenregion. Die Bevölkerungsdichte beträgt 48 EW/km² und ist 
damit eher dünn besiedelt. 
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Abbildung 2-12 Landnutzung in Südafrika [9] 

2.3.4 Strom-/ und Wasserstoffgestehungskosten 
Zur Strom- und Wasserstoffproduktion wurde ein Standort im Norden Südafrikas nahe Port Nolloth 
ausgewählt, siehe Abbildung 2-13. Die Auswahl des Standorts wurde aufgrund des hohen Potentials 
für die Stromerzeugung aus Wind und PV und aufgrund der geplanten Entwicklung der Region als 
Export-Hub für Wasserstoff getroffen.  

 

Abbildung 2-13 Standortauswahl in Südafrika [23] 

Der Standort weist durchschnittlich 1.455 Volllaststunden Photovoltaikerzeugung und 4.387 Volllast-
stunden Windkrafterzeugung im Jahr auf. Als Windturbinen wurden N149 5.X Modus des Herstellers 
Nordex gewählt [46]. Die Daten zur Wirtschaftlichkeitsbewertung der Erneuerbaren Erzeugungsan-
lagen stammen aus der Studie „Importmöglichkeiten für erneuerbaren Wasserstoff“, 2022 [40]. Die 
Analysen ergaben am Port Nolloth in Standortsüd Afrika Stromgestehungskosten von 22,20 €/MWh 
für Photovoltaikanlagen und 23,66 €/MWh für Windkraftanlagen. 
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Abbildung 2-14 zeigt die Volllaststunden der PV- und Windkrafterzeugung am Standort. Es ist 
ersichtlich, dass die Windkraft- und PV-Erzeugung, analog zur Situation in Namibia, keine 
synergetische Ergänzung liefert. 

 

Abbildung 2-14 Monatliche Volllaststunden der Erzeugungsanlagen in Südafrika [17, 19] 

Die Analgenkonfigurationen mit den niedrigsten Wasserstoffgestehungskosten beinhalten eine 
Elektrolyseleistung zwischen 200 und 225 MW, maximal 25 MW installierter PV Erzeugung und 225 
bis 250 MW installierter Windkrafterzeugung. Damit ergeben sich Wasserstoffgestehungskosten 
von 4,92 €/kg (2030 pessimistisch) bis 3,32 €/kg (optimistisch, 2040). 

Die Windkraft- und Photovoltaikerzeugung in Südafrika korreliert noch stärker als in Namibia, 
zusätzlich ist die Windkrafterzeugung über das Jahr verteilt konstanter, wodurch je nach Szenario 
bis zu 100 % der erneuerbaren Erzeugung aus Windkraftanlagen stammen. Abbildung 2-15 zeigt 
die Kostenaufteilung zwischen den Kostenkomponenten PV, Windkraft, Elektrolyseur, 
Wasseraufbereitung (Salzwasserosmose) und Balance of Plant, CAPEX und OPEX werden dabei 
zusammengefasst. 

 

Abbildung 2-15 Kostenaufteilung der Wasserstoffgestehungskosten in Südafrika 

2.4 Oman 
Im folgenden Kapitel werden die grundsätzlichen Rahmenbedingungen für die Produktion und den 
Export von grünem Wasserstoff im Oman analysiert. Tabelle 2-3 fasst die wichtigsten Erkenntnisse 
zusammen. 
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Tabelle 2-3 Zusammenfassung der Rahmenbedingungen für Produktion / Export von grünem Wasserstoff im Oman 

Bereich Kurzbeschreibung 

Bestehende Wasser-
stoffstrategien, Initiati-

ven & Projekte 
 

• Wasserstoffstrategie mit Ziel des Aufbaus einer Alternative zu fossilen Exporten und 
Produktionsziel von einer Million Tonnen grünem Wasserstoff bis 2030 

• Nationale Koordinierungsstelle für Wasserstoffaktivitäten (Hydrom) etabliert 
• Große Projekte für Produktion von grünem Wasserstoff in unterschiedlichen Stadien 

der Umsetzung 
• Kooperation im Wasserstoffbereich u.a. mit Belgien, dem Vereinigten Königreich und 

den Niederlanden 

Infrastrukturelle Rah-
menbedingungen 

• Ausgebauter Energiesektor mit Fokus auf Öl- und Gasexporten 
• Bestehendes LNG-Terminal für Export von Flüssigerdgas (Sur) 
• Mehrere Industriehubs mit Exportinfrastruktur (Salala, Duqm) 
• Förderung von Infrastrukturprojekten zum Hochlauf eines stärker diversifizierten Wirt-

schaftssystems 

Wirtschaftsstruktur und 
Landverfügbarkeit 

• Großer Produzent von Öl und Gas im mittleren Osten 
• Absatzmärkte traditionell in Asien, die über Flüssiggas bedient werden 
• Stromerzeugung basiert fast ausschließlich auf Gas 
• Dünn besiedeltes Land mit viel Ödland 

Strom-/ und Wasser-
stoffgestehungskosten 

 

• Gute Wind- und PV-Verhältnisse im Nordosten und in der Mitte des Landes 
• Wasserstoffgestehungskosten an Projektstandort in Duqm zwischen ca. 3 €/kg (opt. 

2040) und 4,5 €/kg (pes. 2030) 
• Wasserstoffgestehungskosten an Projektstandort in Sur zwischen ca. 3,2 €/kg (opt. 

2040) und 5 €/kg (pes. 2030) 

2.4.1 Bestehende Wasserstoffstrategien, Initiativen & Projekte 
Im Oktober 2022 wurde eine nationale Wasserstoffstrategie veröffentlicht, die das Ziel der Produk-
tion von einer Million Tonnen grünem Wasserstoff bis 2030 vorsieht. Neben dem Einsatz zur Dekar-
bonisierung des eigenen Energiesystems hat der Oman die Ambition einen großen Teil des produ-
zierten Wasserstoffs zu exportieren und damit eine langfristige Alternative zu den Exporten von fos-
silen Rohstoffen zu etablieren [4]. 

Für die Koordination der nationalen Wasserstoffaktivitäten wurde die staatliche Initiative Hydrom 
gegründet [30]. Ziel dieser Initiative ist die Sicherstellung des Produktionsziels für 2030. Für die 
Entwicklung von integrierten Wasserstoffprojekten (erneuerbare Stromproduktion, Wasserstoffpro-
duktion, Umwandlung in Derivate und sichergestellter Absatz) werden Landflächen im Rahmen von 
Auktionen vergeben. Bis Ende 2023 sollen so bis zu sechs Landflächen zu je 320 km² in Duqm und 
Dhofar vergeben werden [8].  

Große Wasserstoffprojekte befinden sich bereits in unterschiedlichen Entwicklungsstufen und um-
fassen ein Volumen von etwa 12 Millionen Tonnen Wasserstoff (nicht ausschließlich grün) bis 2030, 
was über 60% der prognostizierten Exporte an Wasserstoff aus dem Nahen Osten ausmacht [27]. 
Ein wichtiger nationaler Akteur ist der omanische Energie- und Chemiekonzern OQ, der in vielen 
großen Wasserstoffprojekten eine entscheidende Rolle hat. Eines dieser Projekte ist die HYPORT 
Initiative, ein Zusammenschluss eines belgischen Unternehmens (DEME Concessions) und OQ. 
Das Projekt umfasst die Entwicklung von 1,3 GW Wind- und PV-Leistung und die Installation eines 
Elektrolyseurs mit einer Nennleistung von 500 MW zur Produktion von grünem Wasserstoff und 
Ammoniak im Hafen von Duqm bis 2026 [13]. Ein MoU zwischen HYPORT und der deutschen 
UNIPER dient zum Aufbau von Absatzmärkten in Europa [32]. Eine FID für die Umsetzung des 
Projekts wird für 2024 erwartet [49].  

Weitere Projekte umfassen u.a. die Produktion und den Einsatz von grünem Wasserstoff in einer 
bestehenden Ammoniakproduktionsanlage von OQ (SalalaH2 [39], Produktionsstart 2028 [63]), die 
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Entwicklung von 2 GW Elektrolysekapazität zur Ammoniakproduktion in der Region Dhofar (H2O-
man [48]) und die langfristige Entwicklung einer Anlage zur Produktion von bis zu 1,8 Millionen Ton-
nen grünem Wasserstoff in der Al Wusta Region (Green Energy Oman [26]).  

2.4.2 Infrastrukturelle Rahmenbedingungen 
Oman ist ein Öl und Gas exportierendes Land mit entsprechend vorhandener Infrastruktur. Eine 
LNG-Anlage in Norden des Landes hat eine Kapazität von 11,4 Millionen Tonnen LNG pro Jahr [52]. 
Neben der Öl- und Gasförderung nimmt auch die verarbeitende Industrie (Raffinerien bzw. Petro-
chemie) eine immer wichtigere Rolle ein. Größere Projekte sind in der Hafenzone Duqm, die als 
(grüner) Industrie- und Exporthub etabliert werden soll, und im Süden des Landes in Salala geplant. 

Im Zuge der gewünschten Diversifizierung des Wirtschaftssystems werden grundlegende Infrastruk-
turprojekte wie etwa Häfen, Straßen oder Flughäfen gefördert, um damit die passenden Rahmen-
bedingungen für die Ansiedlung neuer Unternehmen zu schaffen [37]. Dabei steht mittelfristig auch 
die Abkehr von fossilen Brennstoffen im Fokus. 

2.4.3 Wirtschaftsstruktur, Energiesektor & Landverfügbarkeit 
Der Oman war bis zur in den 1960er Jahren einsetzenden Förderung von Erdöl ursprünglich land-
wirtschaftlich geprägt. Damit konnte das Land seine wirtschaftliche Situation in den letzten Jahr-
zehnten massiv verbessern. Mittlerweile ist der Oman ein großer Produzent von Öl und Gas im 
mittleren Osten und eines der wenigen Nicht-OPEC Mitgliedsstaaten. Absatzmärkte für den Oman 
sind in erster Linie in Asien zu finden, die durch die Verschiffung von Flüssiggas bedient werden. 

Die Wirtschaftsindikatoren sind wie folgt: [62] 

• Einwohner: 4.5 Millionen 
• BIP: 88 Mrd USD 
• BIP/Kopf: N/A 
• Arbeitslosigkeit: 3% 
• Anteil u. Armutsgrenze: N/A 
• BIP/Energie: 169 $/MJ 
• CO2-Emissionen/Kopf: 15 t/a 
• Welt-Ranking Gini-Index: N/A 

 

Abbildung 2-16 BIP nach Sektoren im Oman [62] 
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Abbildung 2-17 und Abbildung 2-18 zeigen den Primärenergieverbrauch und die Stromerzeugung 
im Oman.  

 

Abbildung 2-17 Primärenergieverbrauch im Oman [62] 

Die Stromerzeugung im Oman beträgt rund 35 TWh und basiert fast ausschließlich auf fossiler Ener-
gie in Form von Gas. Die fossilen Vorkommen sind jedoch absehbar, weshalb es bereits das Be-
streben gibt, erneuerbare Energieformen auszubauen. [62] 

 

Abbildung 2-18 Stromerzeugung im Oman [62] 

Die folgende Grafik zeigt die Landnutzung des Oman, diese zeigt fast ausschließlich Ödland und 
eine sehr dünne Bevölkerungsdichte von 16 EW/km². 
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Abbildung 2-19 Landnutzung im Oman [9] 

2.4.4 Strom-/ und Wasserstoffgestehungskoste 
Im Oman wurden zwei unterschiedliche Standorte zur Strom- und Wasserstoffproduktion ausge-
wählt, siehe Abbildung 2-20. Duqm wurde aufgrund der Exporthäfen und des hohen erneuerbarem 
Erzeugungspotentials ausgewählt, Sur basierend auf der guten Anbindung zu SNG Terminals. 

 

Abbildung 2-20 Darstellung der Beiden Wasserstoffproduktionsstandorte im Oman [23] 

Der Standort Duqm, welcher aufgrund des hohen erneuerbaren Potentials ausgewählt worden ist 
weist 1.800 Volllaststunden Photovoltaikerzeugung und 4.140 Volllaststunden Windkrafterzeugung 
im Jahr auf. Als Windturbinen wurden N149 5.X Modus des Herstellers Nordex gewählt [46]. Die 
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Daten zur Wirtschaftlichkeitsbewertung der Erneuerbaren Erzeugungsanlagen stammen aus der 
Studie „Importmöglichkeiten für erneuerbaren Wasserstoff“, 2022 [40]. Die Stromgestehungskosten 
betragen, bezogen auf das Jahr 2030, am Standort Duqm 15,82 €/MWh für Photovoltaikanlagen 
und 22,40 €/MWh für Windkraftanlagen. 

 

Abbildung 2-21 Monatliche Volllaststunden der Erzeugungsanlagen in Duqm – Oman [17, 19] 

Am Standort Sur werden ebenfalls 1.800 Volllaststunden Photovoltaikerzeugung, jedoch lediglich 
2050 Volllaststunden Windkrafterzeugung im Jahr erreicht, ebenfalls mithilfe der Turbine N149 5.X 
Modus des Herstellers Nordex [46]. Die Daten zur Wirtschaftlichkeitsbewertung der Erneuerbaren 
Erzeugungsanlagen stammen wiederum aus der Studie „Importmöglichkeiten für erneuerbaren 
Wasserstoff“, 2022 [40].  

Vergleicht man die Abbildung 2-21 und Abbildung 2-22, ist deutlich zu erkennen, dass in Duqm, im 
Gegensatz zu Sur, in den Monaten Mai bis September eine deutlich erhöhte Winderzeugung statt-
findet. Die PV-Erzeugung hingegen ist bei beiden Standorten über die Monate relativ konstant und 
weist keine deutlichen Saisonalen Schwankungen auf. Die Stromgestehungskosten am Standort 
Sur betragen, bezogen auf das Jahr 2030, 15,78 €/MWh für Photovoltaikanlagen und 44,63 €/MWh 
für Windkraftanlagen. 

 

Abbildung 2-22 Monatliche Volllaststunden der Erzeugungsanlagen in Sur – Oman [17, 19] 

Aufgrund der guten Windverhältnisse besteht die Analgenkonfigurationen mit den niedrigsten 
Wasserstoffgestehungskosten in Duqm aus einer Elektrolyseleistung zwischen 125 und 150 MW, 
bei einer Kombination an erneuerbaren Erzeugungsanlagen von 125 bis 150 MW installierter 
Windkrafterzeugung und 100 bis 125 MW installierter Photovoltaik. In Sur hingegen besteht die 
besteht die Analgenkonfigurationen mit den niedrigsten Wasserstoffgestehungskosten 
ausschließlich aus Photovoltaikerzeugung.  
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Abbildung 2-23 und Abbildung 2-24 zeigen die Kostenaufteilung zwischen den Kostenkomponenten 
PV, Windkraft, Elektrolyseur, Wasseraufbereitung (Salzwasserosmose) und Balance of Plant. 
CAPEX und OPEX werden dazu innerhalb der Grafik zusammengefasst. In Duqm ergeben sich 
somit Wasserstoffgestehungskosten von 4,45 €/kg (2030 pessimistisch) bis 2,97 €/kg (optimistisch, 
2040) und in Sur 5,07 €/kg (2030 pessimistisch) bis 3,27 €/kg (optimistisch, 2040). 

 

Abbildung 2-23 Kostenaufteilung der Wasserstoffgestehungskosten in Duqm – Oman 

 

Abbildung 2-24 Kostenaufteilung der Wasserstoffgestehungskosten in Sur - Oman 
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3 ANALYSE DER TRANSPORTSZENARIEN 

3.1 Ziele 
Das Ziel dieses Kapitel ist die techno-ökonomische Analyse der Transportszenarien für den Import 
von erneuerbarem Wasserstoff nach Österreich für die weiteren Untersuchungsländer. Dazu wur-
den, analog zur Hauptstudie, konkrete Transportrouten erarbeitet und die entsprechenden Prozess-
ketten der Wasserstoffträger modelliert und bewertet.  

3.2 Transportszenarien  
Aufgrund der geografischen Voraussetzungen wurde der Transport von Wasserstoff für die weiteren 
Untersuchungsländer ausschließlich per Schiff in Form von LH2, Ammoniak und LOHCs betrachtet. 
Tabelle 3-1 zeigt die Gesamtübersicht aller Transportszenarien als Kombination aus Untersu-
chungsländern, Wasserstoff-Trägern und Transportarten. Die entsprechenden Prozessketten der 
unterschiedlichen Wasserstoff-Träger wurden in der Hauptstudie beschrieben und werden hier nicht 
noch einmal angeführt. 

Tabelle 3-1: Transportszenarien als Kombination aus Untersuchungsländern, Wasserstoff-Trägern und Transportarten  

Land 
Schifftransport 

LH2 
Schifftransport 

Ammoniak 
Schifftransport 

LOHC 

Binnen-
schifftransport 

LOHC 
Pipeline g-H2 

Rumänien       X   

Chile X X X     

Spanien         X 

Tunesien         X 

VAE X X X     

Namibia X X X   

Südafrika X X X   

Oman X X X   

3.2.1 Transportrouten  
Die Transportrouten von Namibia und Südafrika nach Österreich sind aufgrund der geografischen 
Nähe der gewählten Standorte sehr ähnlich. Der Transport per Schiff wurde von Lüderitz (Namibia) 
bzw. Port Nolloth (Südafrika) entlang der Westküste Afrikas und über das Mittelmeer bis nach 
Ravenna modelliert. Für die Route von dem Oman nach Österreich erfolgt der Schifftransport von 
Duqm über das Rote Meer und Mittelmeer bis nach Ravenna. Dort erfolgt die Rückumwandlung der 
Wasserstoffträger in gasförmigen Wasserstoff und der Transport über den European Hydrogen 
Backbone entlang der Südroute bis nach Arnoldstein. Tabelle 3-2 und Tabelle 3-3 zeigen die kon-
kreten Transportrouten, Projektstandorte, Export- und Import-Hubs, sowie Distanzen für den Was-
serstoff-Transport von Namibia, Südafrika und dem Oman nach Österreich. 
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Tabelle 3-2: Konkrete Transportroute, Projektstandort, Export- und Import-Hub, sowie Distanzen für den Wasserstoff-
Transport von Namibia und Südafrika nach Österreich 

Größe Namibia Südafrika 

Schiffsroute 

 

Abbildung 3-1 Schiffroute Namibia [55] 

 

Abbildung 3-2 Schiffroute Südafrika 
[55] 

Projektstandort Lüderitz Port Nolloth 

Länge Zuleitung 100 km  100 km 

Export-Hub Lüderitz Port Nolloth 

Transportdistanz 11.550 km 11.850 km 

Import-Hub Ravenna Ravenna 

Wasserstoff-Pipeline-Distanz 350 km 350 km 

Übergabepunkt Österreich Arnoldstein  Arnoldstein 

Tabelle 3-3 Konkrete Transportroute, Projektstandort, Export- und Import-Hub, sowie Distanzen für den Wasserstoff-
Transport vom Oman nach Österreich 

Größe Oman 

Schiffsroute 

 

Abbildung 3-3 Schiffroute Oman [55] 

Projektstandort Duqm 

Länge Zuleitung 100 km 

Export-Hub Duqm 

Transportdistanz 6.000 km 

Import-Hub Ravenna 

Wasserstoff-Pipeline-Distanz 350 km 

Übergabepunkt Österreich Arnoldstein  
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3.3 Ergebnisse Transportszenarien Wasserstoff 
Im vorliegenden Abschnitt werden die Ergebnisse der unterschiedlichen Transportszenarien darge-
stellt und beschrieben. Dabei wird vorrangig auf die zusätzlichen Untersuchungsländer eingegan-
gen. 

3.3.1 Optimistisches Szenario 2030 
Abbildung 3-4 zeigt die Kosten für den Wasserstoff-Import (in €/kg), aufgeschlüsselt in die Kosten-
komponenten für alle Transportrouten, im optimistischen Fall für 2030, zusammen mit den Import-
ländern und Transportrouten der ursprünglichen Studie aus 2022 [40]. Die Importkosten aus Nami-
bia und Südafrika sind etwas höher als die Kosten anderer Schifftransport-Routen und liegen bei 
8 – 8,5 €/kg. Ausschlaggebend dafür sind höhere Erzeugungskosten als in Chile und den VAE bei 
teilweise längerer Transportdistanz. Die räumliche Nähe der Projektstandorte in Namibia und Süd-
afrika resultiert in ähnlichen Transportrouten und entsprechenden Transportkosten. Die Gesamtkos-
ten für Importe aus dem Oman liegen bei 7 – 7,5 €/kg und sind damit am unteren Ende der Kosten 
für Schifftransport-Routen. Die Kostenvorteile ergeben sich aus niedrigen Erzeugungskosten in 
Kombination mit einer vergleichsweise kurzen Transportdistanz.   

 

Abbildung 3-4 Kosten für den Wasserstoff-Import aller Transportrouten im optimistischen Szenario 2030 [40] 

3.3.2 Optimistisches Szenario 2040 
Die nachfolgende Abbildung zeigt die Kosten für den Wasserstoff-Import (in €/kg), aufgeschlüsselt 
in die Kostenkomponenten für alle Transportrouten, im optimistischen Fall für 2040. Aufgrund erwar-
teter Kostendegressionen der Komponenten und höheren Effizienzen ergeben sich in diesem Sze-
nario Gesamtkosten der weiteren Untersuchungsländer von etwa 5,5 – 6,5 €/kg. Der Import aus 
Namibia und Südafrika ist auch in diesem Szenario mit den höchsten Gesamtkosten verbunden.  
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Abbildung 3-5 Kosten für den Wasserstoff-Import aller Transportrouten im optimistischen Szenario 2040 [40] 

3.3.3 Vergleich aller Szenarien 
Abbildung 3-6 zeigt die Kosten für den Wasserstoff-Import aller Transportrouten im Vergleich sämt-
licher Szenarien. Die Spanne der Importkosten für die weiteren untersuchten Länder liegt, im Ver-
gleich zu den anderen Ländern, für Namibia und Südafrika (6 – 17 €/kg) am oberen Ende, für den 
Oman (5,5 – 14,5 €/kg) am unteren Ende. 

 

Abbildung 3-6 Kosten für den Wasserstoff-Import aller Transportrouten im Vergleich sämtlicher Szenarien [40] 
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4 ANALYSE TRANSPORTSZENARIO SNG 

4.1 Ziele 
Ziel dieses Kapitels ist die Zusatzbetrachtung des Imports von synthetischem Methan (SNG) aus 
dem Oman. Für dieses Transportszenario wurde eine eigene Transportroute entwickelt und die 
SNG-Prozesskette modelliert, wobei der Transport von SNG über die Verwendung von bestehender 
Infrastruktur abgebildet wurde. 

4.2 Annahmen & Methodik 

4.2.1 Methodik der Transportmodellierung der SNG-Route 
Die grundlegende Methodik zur Modellierung der SNG-Route ist analog zu den H2-Routen und in 
der Hauptstudie beschrieben. Dabei werden die zur Erzeugung und Transport benötigten Prozesse 
in einer vollumfänglichen Kostenkalkulation für unterschiedliche Kostenszenarien abgebildet. Ab-
weichend davon wird der Transportteil der SNG-Prozesskette über die Nutzung von bestehender 
Infrastruktur modelliert, ohne eine vollumfängliche Kostenrechnung durchzuführen. Die benötigten 
Kostendaten zur Nutzung der Infrastruktur basieren auf aktuellen Marktdaten. Ein Vergleich mit den 
anderen Transportrouten ist damit nur bedingt möglich, da für große Teile der Prozesskette fixe 
Kostenannahmen hinterlegt wurden, die keine Unterscheidung zwischen den Szenarien erlauben.  

4.2.2 Prozesskette & Methodik der Kostenkalkulation 
Die Prozesskette für die Modellierung des Imports von synthetischem Methan orientiert sich an den 
Prozessketten der anderen Wasserstoff-Träger aus der Hauptstudie und ist in Abbildung 4-1 darge-
stellt. Für die Umwandlung des erzeugten Wasserstoffs zu SNG wird ein Methanisierungsreaktor 
auf Basis des Sabatier-Prozesses modelliert. Neben Wasserstoff wird auch CO2 benötigt, das mittels 
Direct Air Capture (DAC) aus der Luft abgeschieden wird. Für den Schifftransport nach Österreich 
muss das produzierte SNG verflüssigt, gespeichert und auf Schiffe verladen bzw. im Import-Terminal 
wieder regasifiziert werden. Die Komponenten für den Transport von SNG in flüssiger Form sind 
dabei ident zu den Anlagen, die für den Transport von liquified natural gas (LNG) benötigt werden. 

Für die einzelnen Komponenten der Prozesskette kommen unterschiedliche Ansätze zur Kostenkal-
kulation zum Einsatz, wie in Kapitel 4.2.1 beschrieben. Für die Stromerzeugungsanalgen sowie die 
Elektrolyse wird eine vollumfängliche Kostenkalkulation auf Basis einer Anlagensimulation durchge-
führt. Die Wasserstoffpipeline im Exportland sowie die Umwandlungskomponenten werden mittels 
voller Kostenkalkulation und einer angenommenen Anlagenauslastung abgebildet. Für alle anderen 
Komponenten werden die Kosten für die Nutzung von bestehender Infrastruktur, basierend auf ak-
tuellen Marktdaten, angenommen. 
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Abbildung 4-1 Prozesskette und Information zur Kostenkalkulation für den Schifftransport von SNG 

4.2.3 Transportroute 
Der grundlegende Aufbau der Transportroute für SNG ist analog zu den Wasserstoff-Transportrou-
ten und ist in Tabelle 4-1 dargestellt. Der gewählte Projektstandort für die Erzeugung von Wasser-
stoff für die SNG-Route liegt im Norden des Omans in Sur. Über eine bestehende Verflüssigungs-
anlage und das LNG-Terminal in Qalhat erfolgt die Verschiffung des SNGs über das Rote Meer und 
das Mittelmeer zum Adriatic LNG Terminal an der italienischen Adriaküste [3]. Von dort wird das 
SNG über bestehende Erdgaspipelines bis zum Übergabepunkte ans österreichische Fernleistungs-
netz in Arnoldstein transportiert.  

Tabelle 4-1 Konkrete Transportroute, Projektstandort, Export- und Import-Hub, sowie Distanzen für den SNG-Transport 
vom Oman nach Österreich 

Größe Oman 

Schiffsroute 

 

Abbildung 4-2 Schiffroute Oman [55] 

Projektstandort Sur 

Länge Zuleitung 100 km 

Export-Hub Qalhat 

Transportdistanz 6.900 km 

Import-Hub Adriatic LNG 

Erdgaspipeline-Distanz 350 km 

Übergabepunkt Österreich Arnoldstein  
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4.2.4 Beschreibung der Komponenten, Kostenannahmen & Inputparameter  
In diesem Kapitel werden die Komponenten der SNG-Transportprozesskette näher beschrieben und 
die Kostenannahmen der einzelnen Prozesse dargelegt. Allgemeine Komponenten der Prozess-
kette, die bereits in der Hauptstudie beschrieben wurden, werden nicht nochmal erwähnt.  

Allgemein 
SNG wird in einem Methanisierungsreaktor aus Wasserstoff und CO2 hergestellt. Als CO2-Quellen 
sind zwei Verfahren möglich: Abscheidung aus Rauchgasen bzw. industriellen Prozessen oder das 
Filtern aus der Umgebungsluft mittels Direct Air Capture. Der Transport von SNG über große Dis-
tanzen ist analog zum Transport von LNG. SNG kann in LNG-Terminals verflüssigt, gespeichert und 
auf LNG-Tanker verladen werden. Im Import-Terminal erfolgt die Regasifizierung und die Einspei-
sung in das bestehende Erdgasnetz zum Weitertransport über Pipelines.  

Direct Air Capture (DAC) 
Eine DAC-Anlage extrahiert CO2 über einen zweistufigen Prozess aus der Umgebungsluft. Dabei 
wird die Luft über ein Adsorbens geleitet, das das CO2 bindet. In einem weiteren Schritt wird das 
gebundene CO2 über hohe externe Wärmezufuhr wieder gelöst und steht als reiner Produktstrom 
zur Verfügung. Es wird zwischen zwei Arten von DAC unterschieden, die sich in der Wahl des Ab-
sorptionsmittels unterscheiden. Während bei der Hochtemperatur-DAC flüssige Absorptionsmittel 
zum Einsatz kommen, die hohe Temperaturen zum Austreiben benötigen, reichen bei der Verwen-
dung von festen Adsorptionsmitteln (Niedertemperatur-DAC) bereits Temperaturen zwischen 80°C 
und 100°C [14]. Die Technologie ist noch nicht großtechnisch etabliert, weltweit sind erst 18 Anlagen 
in Betrieb, wobei die größte Anlage eine Produktionsmenge von 4.000 t CO2/a hat [14]. Das Tech-
nology Readiness Level (TRL) mit wird 9 angegeben [61].  

Zur Abbildung der SNG-Route wurde eine NT-DAC Anlage angenommen. Die Modellierungspara-
meter sind in Tabelle 4-2 angeführt.  

Tabelle 4-2 Modellierungsparameter für Direct Air Capture 

Kenndaten Einheit 2030 
Opt. 

2040 
Opt. 

2030 
Pes. 

2040 
Pes. Quellen 

CAPEX €/tCO2/a 380 265 765 640 [21, 57] 

OPEX % CAPEX 4 4 5 5 [21, 57] 

Energiebedarf (el.) MWh/tCO2,out 0,23 0,2 0,78 0,66 [14, 21, 57] 

Energiebedarf (th.) MWh/tCO2,out 1,5 1,29 2,1 1,5 [14, 21, 35] 

Auslastung % 90 90 90 90 Annahme 

Lebensdauer Jahre 30 30 20 20 [21, 57] 

Wärmepumpe (für DAC) 
Um den Wärmebedarf der DAC-Anlage zu decken, wurde eine Wärmepumpe modelliert, die die 
benötigte Wärme bei etwa 120°C bereitstellt. Die Größe der Wärmepumpe ergibt sich dabei aus der 
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Dimensionierung der DAC-Anlage. Die Modellierungsparameter der Wärmepumpe sind in Tabelle 
4-3 angeführt.  

Tabelle 4-3 Modellierungsparameter für Wärmepumpe 

Kenndaten Einheit 2030 
Opt. 

2040 
Opt. 

2030 
Pes. 

2040 
Pes. Quellen 

CAPEX €/kWth 700 650 870 820 [6, 57] 

OPEX % CAPEX 0,7 0,7 2 2 [6, 57] 

COP - 3 3 2,7 2,8 [6, 57] 

Auslastung % 90 90 90 90 Annahme 

Lebensdauer Jahre 20 20 20 20 [6, 57] 

Methanisierung 
In Methanisierungsreaktoren findet die Methanisierung von Wasserstoff mit CO2 über die Sabatier-
Reaktion unter Zuhilfenahme von Katalysatoren (Nickel) statt. Diese stark exotherme Reaktion läuft 
bei über 350°C ab und liefert ca. 1,75 MWh/tCO2 an Abwärme [43]. Da diese Abwärmemenge nicht 
ausreicht, um die DAC-Anlage zu betreiben, wird eine zusätzliche Wärmequelle benötigt. Der opti-
mistische CO2 Bedarf von 2,75 kgCO2/kgCH4 entspricht einer idealen Umsetzung, die pessimistischen 
Annahmen sind verlustbehaftet. Anders als bei der etablierten Methanisierung von Synthesegas (H2 

und CO), ist die Methanisierung über CO2 herausfordernder in Bezug auf die technische Umsetzung 
[41]. Es existieren unterschiedliche Reaktorkonzepte, deren TRL zwischen 4 und 8 liegt [41]. Die 
Modellierungsparameter der Methanisierung sind in Tabelle 4-4 angeführt.  

Tabelle 4-4 Modellierungsparameter für Methanisierung 

Kenndaten Einheit 2030 
Opt. 

2040 
Opt. 

2030 
Pes. 

2040 
Pes. Quellen 

CAPEX €/kWCH4,out 175 145 870 655 [28, 33, 53] 

OPEX % CAPEX 3 3 4 4 [24, 28]  

Energiebedarf (el.) MWh/tCH4,out 0,013 0,013 0,013 0,013 [33] 

CO2 Input kgCO2/kgCH4  2,75 2,75 2,949 2,949 [28, 42] 

Effizienz (LHV) % 83 83 78 78 [28, 53] 

Auslastung % 90 90 90 90 Annahme 

Lebensdauer Jahre 30 30 20 20 [24, 28] 

Verflüssigung / Export-Terminal 
Die Verflüssigung von SNG bzw. Methan findet unter externer Energiezufuhr (Strom) bei -162°C 
statt. In der Modellierung wird die Verflüssigung, Speicherung und Verladung des SNG auf Trans-
portschiffe über die Nutzung des bestehenden LNG-Terminals in Qalhat abgebildet [45]. Die Kosten 
für LNG-Anlagen sind projektspezifisch und abhängig vom Zeitpunkt der Inbetriebnahme, Upstream-
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Kosten für Gas, Projektstandort und aktueller Marktsituation. In den letzten 20 Jahren liegt die 
Spanne für die Verflüssigungskosten von unterschiedlichen Anlagen zwischen 400 und 1.900 USD/t 
LNG [10]. Da für das konkrete Terminal im Oman keine tatsächlichen Kosten gefunden wurden, 
werden stattdessen die Kosten von repräsentativen Terminals (in Bezug auf den Zeitpunkt der In-
betriebnahme und Größe) in der Region herangezogen. Zusätzlich werden in der Modellierung 
durchschnittliche Verluste, die im Betrieb der Anlage entstehen, berücksichtigt. Die Modellierungs-
parameter der Verflüssigungsanlage / Export-Terminals sind in Tabelle 4-5 angeführt. 

Tabelle 4-5 Modellierungsparameter für Verflüssigung / Export-Terminal 

Kenndaten Einheit Wert Quellen 

Kosten Verflüssigung Speicher & 
Export-Terminal €/MWh 9 [64] 

Verluste Verflüssigung % 8 [7, 47] 

Verschiffung 
Die Verschiffung von LNG ist ein weltweit etablierter Markt mit über 640 LNG-Tankern in Betrieb 
[36], wobei die typische Transportkapazität von aktuellen LNG-Tankern zwischen 150.000 und 
180.000 m³ liegt [36]. Das LNG wird in großen isolierten Tanks am Schiff gelagert, wobei ein Teil 
der Ladung durch unvermeidliche Boil-off Verluste verloren geht. Die Kosten für das Chartern von 
LNG-Tankern sind stark vom Marktumfeld abhängig und zeigen kurzfristige Preisspitzen. In den 
letzten Jahren lagen die Spotpreise für das Chartern eines 150.000 m³ LNG-Tankers zwischen 
25.000 und 300.000 USD/Tag [36]. Zur Modellierung der Kosten werden die durchschnittlichen 
Charterraten für ein Schiff mit einer Kapazität von 160.000 m³ herangezogen. Die Reisedauer ergibt 
sich aus der Transportdistanz zwischen Qalhat und dem Import-Terminal (Adriatic LNG) und einer 
durchschnittlichen Geschwindigkeit von 30 km/h. Zusätzlich werden Boil-off Verluste berücksichtigt. 
Die Modellierungsparameter der Verschiffung sind in Tabelle 4-6 angeführt. 

Tabelle 4-6 Modellierungsparameter für Verschiffung 

Kenndaten Einheit Wert Quellen 

Charterrate €/Tag 58.700 [38] 

Kapazität m³ 160.000 [38] 

Reisedauer Tage 10 Annahme 

Be-/ Entladedauer Tage 1 Annahme 

Boil-off Verluste %/Tag 0,1 [47] 

Regasifizierungsanlage / Import-Terminal 
Im Import-Terminal erfolgt das Entladen der Transportschiffe, wobei LNG zwischengespeichert wird. 
Für den Weitertransport über Pipelines wird LNG unter Einsatz von Umgebungswärme (Meerwas-
ser) wieder regasifiziert. Neben fixen Import-Terminals an Land gibt es auch schwimmende Lösun-
gen („FSRU“ bzw. Floating Storage and Regasification Unit) bzw. offshore Lösungen. Für die Mo-
dellierung wurde die aktuellen Kosten für die Nutzung des bestehenden offshore Import-Terminals 
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bzw. der Regasifizierungsanlage (Adriatic LNG Regasification terminal) in der Nähe von Chioggia 
berücksichtigt. Die Regasifizierungskosten sind reglementiert und werden nach Kriterien des italie-
nischen Regulators jährlich festgelegt und veröffentlicht [5]. Die Gesamtkosten setzen sich aus Kos-
ten für die Regasifizierungsdienstleistung, Anlegekosten, Kosten für Emissionshandel sowie einem 
Prozentsatz zur Deckung der Verluste zusammen und gelten für einen LNG-Tanker mit Kapazität 
von 160.000 m³. Die Modellierungsparameter der Regasifizierungsanlage / Import-Terminal sind in 
Tabelle 4-7 angeführt. 

Tabelle 4-7 Modellierungsparameter für Regasifizierungsanlage / Import-Terminal 

Kenndaten Einheit Wert Quellen 

Dienstleistungskosten für 
Regasifizierung 

€/m³ LNG 20,12 [2] 

Anlegekosten €/Anlandung 224.000 [1] 

Kosten ETS €/m³ LNG 0,60 [2] 

Deckungsbeitrag für Verluste % der Lieferung 0,33 [2] 

Binnentransport 
Der Transport von Italien bis nach Österreich erfolgt über das bestehende Gas-Fernleitungsnetz. 
Für die Modellierung wird von den aktuellen Kosten für den Transport von Erdgas, unter der An-
nahme der Reservierung einer über das Jahr konstanten Transportkapazität, ausgegangen. Die Ge-
samtkosten ergeben sich aus der Summe aller Gebühren der Fernleitungsbetreiber entlang der 
Route. Das betrifft den Entry und Exit in das italienische Marktgebiet über das Netz der SNAM sowie 
den Entry in das österreichische Marktgebiet Ost über das Netz der TAG. Die Modellierungspara-
meter des Binnentransports sind in Tabelle 4-8 angeführt. 

Tabelle 4-8 Modellierungsparameter für Binnentransport 

Kenndaten Einheit Wert Quellen 

Entry SNAM €/MWh(LHV) 0,99 [56] 

Exit SNAM €/MWh(LHV) 0,92 [56] 

Entry TAG €/MWh(LHV) 0,36 [25] 

4.3 Ergebnisse Transportszenario SNG 
Eine Übersicht der Kosten der SNG-Route ist in Abbildung 4-3 dargestellt. Die Kosten variieren 
deutlich und liegen, je nach Szenario1, zwischen 175 €/MWh und 350 €/MWh. Große Kostentreiber 
sind die Erzeugungs- und Umwandlungskosten, die ca. 85% der Gesamtkosten ausmachen. Insbe-

 
 

1 Die Szenarien unterscheiden sich in den Kosten für die H2-Erzeugung und Umwandlung. Die Transportkos-
ten für SNG / LNG sind unverändert. 



   36 

sondere die CO2-Kosten (90 bis 380 €/tCO2) sind entscheidend und für 80 – 95% der Umwandlungs-
kosten verantwortlich. Der Anteil ergibt sich durch die hohen Kosten der DAC-Anlage, die mit großer 
Unsicherheit behaftet sind. Zusätzlich ist der gesamte Umwandlungsprozess (DAC + Methanisie-
rung) mit einer Effizienz von 60 – 75% stark verlustbehaftet. Die Gesamteffizienz der SNG-Kette 
liegt zwischen 30% und 36%. 

 

Abbildung 4-3 Kosten für den SNG-Import aus dem Oman 

4.3.1 Vergleich H2-Route und SNG-Route 
Abbildung 4-4 zeigt einen Vergleich der Kosten aller gerechneter Routen (H2 und SNG) für das op-
timistische Szenario 2030, wobei die Wasserstoffkosten ebenfalls auf den unteren Heizwert bezogen 
werden. Die Kosten für den Import von SNG aus dem Oman sind geringfügig niedriger als die Kosten 
vergleichbarer H2-Routen2. Ausschlaggebend dafür sind die vergleichsweise geringen Kosten für 
den Transport von SNG (bzw. LNG) über die Nutzung von bestehender Infrastruktur. Im Vergleich 
mit dem Import von Ammoniak ist SNG kostenseitig nur im Vorteil, wenn Ammoniak nicht direkt 
genutzt, sondern zu Wasserstoff rückumgewandelt wird.  

 
 

2 Vergleich aufgrund der unterschiedlichen Berechnungsmethodik nur bedingt möglich. Die Kostenannahmen 
für Gasinfrastruktur basieren auf aktuellen Preisen, die von den zukünftigen Kosten stark abweichen können. 
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Abbildung 4-4 Kosten für alle Routen (H2 und SNG) im optimistischen Szenario 2030 [40] 
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5 ZUSAMMENFASSUNG DER ERGEBNISSE 
Zusammenfassend kann gesagt werden, dass Namibia eine ehrgeizige Strategie für den Aufbau 
einer Wasserstoff-Exportwirtschaft verfolgt. Trotz der hohen Potentiale für die Erzeugung von Wind- 
und PV-Strom, müssen die infrastrukturellen und sozioökonomischen Rahmenbedingungen, wie der 
Bau von Häfen und Straßen, die Ausbildung von qualifizierten Arbeitskräften oder die Ansiedlung 
von produzierender Industrie erst geschaffen werden. Eine zusätzliche Herausforderung besteht da-
rin, dass Namibia eine kleine Wirtschaftsleistung aufweist, was bedeutet, dass große Wasserstoff-
projekte in Bezug auf Investitionsvolumen vergleichbare Größenordnungen wie das gesamte BIP 
erreichen können. Es gibt außerdem keinen großen nationalen Akteur, der Erfahrung im Umgang 
mit Energieproduktion hat und erste Projekte voranbringt. Dies könnte die kurzfristige Umsetzbarkeit 
von Projekten für den Wasserstoffexport erschweren. 

Südafrika verfügt über einen bestehenden Industriesektor mit Erfahrung in der Produktion von Was-
serstoff und synthetischen Kraftstoffen. Eine wichtige Rolle nimmt dabei der Energie- und Chemie-
konzern Sasol ein, der auch als treibende Kraft hinter vielen Wasserstoffprojekten steht. Südafrika 
hat eine Wasserstoff-Roadmap, die den geplanten Hochlauf der Wasserstoffproduktion und -nut-
zung vorzeichnet. Mittelgroße Wasserstoff-Erzeugungsprojekte sind bereits im fortgeschrittenen 
Planungsstadium und starten bald mit der Bauphase. Die infrastrukturellen Voraussetzungen, ins-
besondere in den Industriegebieten im Osten des Landes, sind vorteilhaft. Allerdings könnten an-
haltende Probleme in der Stromversorgung den reibungslosen Betrieb von Export-Hubs behindern. 

Im Oman soll mittels der Entwicklung von Wasserstoffprojekten eine langfristige Alternative zu fos-
silen Exporten von Öl und Gas aufgebaut werden, wie es in der nationalen Wasserstoffstrategie 
dargelegt ist. Der Energie- und Chemiekonzern OQ bringt die nötige Expertise für den Betrieb von 
Erzeugungs-, Umwandlungs- und Exportanlagen mit und treibt erste große Projekte voran. Von der 
nationalen Koordinierungsstelle für Wasserstoffaktivitäten (Hydrom) werden bereits Landflächen für 
die Entwicklung von Wasserstoffprojekten vergeben. Zusammenfassend bieten der vorhandene na-
tionale Player, bestehende Infrastruktur für Produktion und Export von synthetischen Energieträgern 
und vergleichsweise niedrige Produktionskosten gute Voraussetzungen für den Export von Wasser-
stoff an. 

Die ermittelten Wasserstoff-Importkosten der beiden Länder im Süden Afrikas liegen aufgrund der 
langen Transportdistanz in Kombination mit vergleichsweise hohen Erzeugungskosten am oberen 
Ende aller betrachteten Exportländer. Der Oman hat aufgrund der geringen Erzeugungskosten und 
einer vergleichsweise kurzen Transportdistanz Kostenvorteile gegenüber anderen Schiffsrouten. 

Für die zusätzlich betrachtete SNG-Route ergeben sich vergleichbare Gesamtkosten zu den Was-
serstoff-Routen, womit kein signifikanter Kostenvorteil ersichtlich ist. Die Umsetzung der SNG-Im-
portroute hat im Vergleich zu den anderen Routen spezifische Vor- und Nachteile: 
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• Durch die Nutzung bereits vorhandener Infrastruktur und etablierter Technologien ist ein 
schnellerer Hochlauf möglich und die Transportkosten können geringgehalten werden 

• Im Importland ist keine Rückumwandlung des Energieträgers nötig 
• Bei der Nutzung von SNG besteht kein Umrüstungsbedarf in Endanwendungsbereichen 
• Zur Produktion von erneuerbaren SNG wird eine lokale und nachhaltige CO2-Quelle benö-

tigt, die bei der Anwendung von DAC mit hohen Kosten verbunden ist. 
• Durch die Nutzung von bestehender Infrastruktur kann es zu einem fossilen Lock-in im Ex-

portland und im Importland kommen, da diese Anlagen durch die verstärkte Beimischung 
von SNG länger in Betrieb gehalten werden können, wodurch auch fossiles Erdgas länger 
zur Verfügung steht  

• Der Import von SNG bedingt die Diffusion von erneuerbaren Gasen in alle Endanwen-
dungsbereiche (z.B. Raumwärme) 

• Aufgrund der perspektivisch sinkenden Auslastung der bestehenden Infrastruktur können 
die Kosten für die Nutzung zukünftig stark steigen  

Abschließend kann festgehalten werden, dass jede der betrachteten Wasserstoff-Exportländer un-
terschiedliche Vorteile und Herausforderungen mit sich bringt und die Entscheidung für eine be-
stimmte Exportroute von einer Vielzahl an Faktoren abhängt, darunter die Kosten, die Infrastruktur, 
die politischen Rahmenbedingungen, die Verfügbarkeit erneuerbarer Energiequellen und die Entfer-
nung zum Importland. 
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6 ABKÜRZUNGSVERZEICHNIS  

Abkürzung Beschreibung 

BOP Balance of Plant 

CAPEX Capital Expenditure, Investitionskosten 

CBAM Carbon Border Adjustment Mechanism 

CCFD Carbon Contracts for Difference 

CHL Chile 

CO2eq CO2-Equivalent 

DBT Dibenzyltoluol 

EBRD European Bank for Reconstruction and Development 

EC European Commission 

EHB European Hydrogen Backbone 

ESP Spanien 

H2 Wasserstoff 

HFO Heavy Fuel Oil, Schweröl 

HKN Herkunftsnachweis 

LCOE Levelized Cost of Energy 

LCOH Levelized Cost of Hydrogen  

LH2 Flüssigwasserstoff 

LNG Liquid Natural Gas 

LPG Liquified Petroleum Gas 

LOHC Liquid Organic Hydrogen Carrier 

MoU Memorandum of Understanding 

NAM Namibia 

NH3 Ammoniak 

OPEX Operation Expenditure, Betriebskosten 

PEM Proton Exchange Membrane 

PV Photovoltaik 

RED Renewable Energy Directive 

RES Renewable Energy Sources 

ROU Rumänien 

RSA Republik Südafrika 

TAG Trans Austria Gasleitung 

THG Treibhausgas 

TRL Technology Readiness Level 

TUN Tunesien 

VAE Vereinigte Arabische Emirate 

VLH Volllaststunden 

WACC Weighted Average Cost of Capital 
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