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Executive Summary

Die Gaskrise und die neue Berliner Gaspolitik

Seit dem Herbst 2021 befindet sich Deutschland in einer Gaskrise.
Die Preise im GroBhandel sprangen innerhalb eines Jahres von 20 auf
aktuell 160 €/ MWh. Seit Juni flieBt nur noch ein Bruchteil der russi-
schen Gaslieferungen Uber die Grenze. Privathaushalte und Betriebe
sehen sich drastisch erhdhten Kosten und eventuell sogar Versor-
gungsunterbrechungen im kommenden Winter gegenulber.

Gleichzeitig riicken die Folgen der globalen Klimakrise immer naher.
Zahlreiche Regionen, auch in Europa, leiden in diesem Jahr unter Hit-
zewellen, Wassermangel und Ernteausfallen. Der beschleunigte Aus-
stieg aus fossiler Energie, also auch aus Erdgas, ist dringender denn
je.

Wie soll auf diese doppelte Krise reagiert werden? Die Bundesregie-
rung plant einen massiven Ausbau der LNG-Importkapazititen an
der Kiiste. Die Weltméarkte sollen verfllssigtes, tiefgeklhltes Erdgas
(LNG) in Tankern liefern, um russisches Gas zu ersetzen.

LNG soll Uber etwa ein Dutzend neuer Terminals ins Land kommen.
Zum Teil Uber voribergehend angemietete, schwimmende Terminals
(FSRU), zum Teil Gber groBe Landterminals. Spéatestens in den 2040er-
Jahren sollen diese Landterminals dann auf grine Gasimporte wech-
seln, also vor allem auf den Import von Wasserstoff und Ammoniak.
“H2-ready” sollen die Terminals daher gebaut werden.

Eine neue Sackgasse: SchieB3t Berlin tiber das Ziel hinaus?
Es ist naheliegend und verninftig, die Gasversorgung kurzfristig durch
die rasche, voribergehende Anmietung von FSRUs zu sichern. Die
Kritik an der neuen Berliner Gaspolitik entziindet sich vielmehr am
Umfang der Ausbauplane und an der Gewichtung der MaBnahmen.

Die Reduzierung des Gasverbrauchs, die Férderung von Warmepum-
pen, mehr Gebdudeddmmung und eine neue Industriestandortpolitik
stehen zwar auch auf der Agenda, treten aber hinter dem massiven
Infrastrukturausbau zugunsten fossiler Erdgasimporte zurick.

Das steht jedoch im direkten Widerspruch zu den Zielen der deut-
schen und europaischen Klimaschutzpolitik. Wird die geplante deut-
sche LNG-Terminallandschaft also zum Trojanischen Pferd der
fossilen Gaswirtschaft? Ist die neue Berliner Gaspolitik eine notwen-
dige Krisenpravention oder schieBt sie weit Uber das Ziel hinaus? Wel-
che Risiken sind damit verbunden?
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Dieser Bericht

Das Thema LNG ist erst seit kurzem in den Medien préasent. Selbst in
der deutschen Energieszene sind Kenntnisse Uber den internationalen
LNG-Markt und LNG-Technik noch rar geséat. Dieser Bericht soll daher
Fakten und Argumente bereitstellen, die fiir die deutsche Debatte Uber
die Zukunft von fossilem Gas bzw. LNG relevant sein kénnen.

1.

Im ersten Kapitel werden Basisinfos zum LNG-Markt und speziell
zum Thema FSRU vorgestellt: Mengen, Akteure, Terminals, Technik
und Schiffsflotten. Wer wird in Zukunft Europa mit LNG versorgen?

Besondere Probleme kénnten aus dem absehbaren Duopol im LNG-
Markt entstehen, denn nur Qatar und die USA werden ihre Export-
mengen in absehbarer Zeit nennenswert ausweiten. Damit steigt die
Abhangigkeit Europas von einzelnen GroBterminals in Ubersee und
von strategischen Zielen der Exportlander.

Die kommerziell riskanten Forderungen Qatars an europaische Ab-
nehmer oder der aktuelle Ausfall des amerikanischen GroBterminals
Freeport demonstrieren diese Herausforderungen.

Auch klima- und umweltpolitische Grundsatze gehen Uber Bord, wenn
RWE und EnBW amerikanisches Schiefergas bis in die Zeit nach 2045
bestellen oder wenn RWE und Uniper in sensiblen Meeresregionen
vor Australien neue LNG-Projekte unterstitzen.

2.

Im zweiten Kapitel geht es um die aktuelle deutsche LNG-Politik.
Das deutsche LNG-Beschleunigungsgesetz und die Fortschrittsbe-
richte des BMWK detaillieren die Ausbauplane Deutschlands: Welche
Terminals sind an welchen Standorten geplant? Wo k&énnten
schwimmende Anlagen (FSRU) vor Anker gehen, wo kénnten Land-
terminals entstehen?

Eine Liste mit Standorten, Akteuren und Kapazitaten gibt einen Uber-
blick, kann angesichts der zum Teil noch vagen Pléne nur eine Mo-
mentaufnahme sein.

3.

Das dritte Kapitel widmet sich der Kritik an der Berliner LNG-Politik.
Selbst wenn nicht alle Projekte realisiert werden sollten, wird Deutsch-
land aus dem Stand zu einem der groBten LNG-Importeure der Welt.
Die Importkapazitaten Ubertreffen die bisherigen russischen Gasliefe-
rungen dann bei weitem.
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Die Ausbauplane wirken daher Uberzogen. lhre Nutzung wird das
deutsche CO2-Restbudget weitgehend verbrauchen, wenn sie nicht
rasch wieder stillgelegt werden. Es wirkt widersprichlich, wenn die
EU-Klimaplane einen ziigigen Ausstieg aus fossilem Erdgas anvisie-
ren, aber gleichzeitig in Deutschland eine umfangreiche Infrastruktur
fir den Import von Erdgas bis in die 2040er Jahre hinein steuerfinan-
Ziert wird.

Zudem treffen dies Plane auf einen Weltmarkt, in dem LNG noch Uber
Jahre hinaus knapp und sehr teuer sein wird. Der deutsche Import-
sog wird weniger zahlungskraftige Lander aus dem Markt drangen.
Sie sehen sich dann Energiekrisen gegeniliber oder kehren zur Kohle
zuriick. Zudem wird die LNG-Renaissance in der EU den Hochlauf der
deutschen Wasserstoffwirtschaft eher behindern als férdern und da-
durch die Klimaziele doppelt gefdhrden.

Auch rechtlich gibt es starke Bedenken. Die Beschleunigung der Ver-
fahren zur unmittelbaren Krisenabwehr im kommenden Winter er-
scheint gerechtfertigt, aber das kann nur fir die FSRU-Terminals gel-
ten. Die groBen Landterminals kdnnen ohnehin erst in mehreren Jah-
ren den Betrieb aufnehmen. lhre Genehmigung muss sorgfaltig abge-
wogen und im Kontext der europdischen Klima- und Energiepolitik
begrindet werden.

4,

Die neuen Terminals sollen ,H2-Ready“ gebaut werden. Dieses Label
soll sicherstellen, dass Anlagen flr fossile Erdgasimporte mit den kli-
mapolitischen Zielen kompatibel sind. Im vierten Kapitel wird diese
etwas nebulése Anforderung im Detail beleuchtet.

Dabei wird deutlich, dass LNG-Terminals nicht fiir den Import von
Wasserstoff geeignet sind. Die wichtigsten technischen Komponen-
ten missten abgebaut und ersetzt werden. Uberschaubar und vertret-
bar wéren die Investitionen nur dann, wenn statt Wasserstoff griiner
Ammoniak importiert wird. Da Ammoniak nur in begrenztem Umfang
in Deutschland nachgefragt wird, misste es in Wasserstoff konvertiert
werden. Die daflir notwendigen Ammoniak-Cracker sind jedoch mit
erheblichen Kosten und hohen Energieverlusten verbunden.

Grundsétzlich gilt in beiden Fallen, dass hier technisches Neuland be-
treten wird. Der Umbau von LNG-Terminals in Ammoniak- oder Was-
serstoffterminals wurde bisher noch nie realisiert. Viele Komponenten
dafur sind noch nicht auf dem Markt verfugbar.

5.

Das fiinfte Kapitel zeigt die klimapolitischen Folgen von LNG und
fossilem Erdgas in der Gesamtschau. Erst seit wenigen Jahren ge-
lingt es schrittweise, die gesamten Emissionen der Gaswirtschaft vom
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Bohrloch Uber Pipelines, LNG-Exportterminal, LNG-Tankertransport
und Importterminal bis zum Endverbraucher zu erfassen.

Gemeinsamer Tenor der Analysen ist, dass die Klima- und Umweltbe-
lastung héher ausfallt als bisher angenommen. Immer wieder tauchen
bislang vernachlassigte Aspekte auf, so z.B. die enorme Schadstoff-
belastung der Luft durch LNG-Exportterminals oder die hohen Metha-
nemissionen von Schiffsmotoren.

Die neuen Fallstudien machen deutlich, dass der Einsatz von Erdgas
und LNG mit den Zielen des Klimaschutzes unvereinbar ist. Das
gilt fir LNG-Importe aus den USA oder aus Algerien und flr russi-
sches Pipelinegas in besonderem MaBe.

6.

Das Fazit ist daher, dass der Neubau der deutschen LNG-Infrastruktur
auf die unmittelbare Krisenabwehr beschriankt werden sollte, also auf
den voriibergehenden Einsatz schwimmender Importterminals (FSRU).

Der umfangreiche Neubau groBer Landterminals wirde die Nutzung
von fossilem Erdgas bis in die 2040er Jahre festschreiben. Er steht im
Widerspruch zu den nationalen und européischen Klimaschutzzielen
und erzeugt neue unabsehbare Kosten- und Mengenrisiken. Nicht
die Rettung der deutschen Gaswirtschaft, sondern der rasche Aus-
stieg aus fossilem Erdgas sollte oberste Prioriat haben.
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1. Der LNG-Markt

Basisinfos zum Einstieg

Daten zum LNG-Markt sind oftmals ,,unhandlich“. Abwechselnd wer-
den MaBeinheiten aus der Erdgaswelt und aus der LNG-Welt genutzt.
Vorab einige Zahlen zur groben Orientierung:

Ein groBer LNG-Tanker beférdert ca. 170.000 Kubikmeter LNG. Das
sind nach der Regasifizierung, also nach der Verdampfung des kalten,
flissigen LNG in den gasférmigen Zustand, ca. 0,1 bcm Erdgas (billion
cubic metres). 1 bcm sind 1 Mrd. Kubikmeter.

Der Erdgasverbrauch Deutschlands liegt bei etwa 90 bcm pro Jahr
oder umgerechnet knapp 0,25 bcm pro Tag. Der Gasbedarf Deutsch-
lands kénnte also rechnerisch durch die Ladung von 900 LNG-Tan-
kern pro Jahr oder 2-3 LNG-Tankern pro Tag gedeckt werden.

Umrechnung Erdgas - LNG:
1 bcm Erdgas (1 Mrd. Kubikmeter Erdgas) = 0,735 Mio. Tonnen LNG
1 Mio. Tonnen LNG = 1,36 bcm Erdgas

1.1 Der Weltmarkt

Die Struktur des LNG-Marktes

Der LNG-Markt wachst seit Jahrzehnten. Er legte 2021 um 4,5% auf
372,3 Mio. Tonnen LNG-Importe zu. LNG-Tanker liefern mittlerweile
40% des international gehandelten Erdgases. Beriicksichtigt man al-
lerdings auch nationale Lieferstréme, fallt der Marktanteil von LNG auf
14% des globalen Erdgasangebots. [Q80 - vgl. Quellenverzeichnis im
Anhang]

Der Markterfolg von LNG ist zum einen die Folge des weltweit stei-
genden Gasverbrauchs, zum anderen das Ergebnis geografischer
Faktoren, also den tendenziell wachsenden Entfernungen zwischen
Exporteuren und Importeuren. Interkontinentales Pipelinegas gibt es
nur zwischen Russland/Zentralasien und Europa. In allen anderen
Weltregionen kommen LNG-Tanker zum Einsatz.

Hinzu kommt der Vorteil, dass LNG-Tanker im Vergleich zu Pipelines
mehr Flexibilitdt bei der Auswahl der Lieferanten bzw. der Abnehmer
ermdglichen. Dadurch &hnelt der Gasmarkt immer starker dem globa-
len Olmarkt.
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Etwa drei Viertel der weltweiten LNG-Nachfrage kommen aus Asien.
China Uberholte im letzten Jahr Japan als groBter Importeur. Die groB-
ten Exporteure sind Australien, USA und Qatar. An vierter Stelle stand
bisher Russland. Voraussichtlich werden in einigen Jahren die USA
und Qatar den Markt dominieren.

Exportterminals sind normalerweise voll ausgelastet. Technisch be-
dingte Stérungen sind jedoch nicht selten. Importterminals weisen
dagegen groBe Uberkapazitidten auf. Die globale Regasifizierungska-
pazitat stieg 2021 um 46 Mio. t LNG pro Jahr (Mtpa) auf 993 Mtpa. Im
Jahr 2021 nahmen 7 neue Regasifizierungsterminals mit einer Kapazi-
tat von 22,6 Mtpa den Betrieb auf. Weitere 190 Mtpa sind im Bau oder
in der Planung, vor allem in Asien.

Die aktive LNG-Flotte wuchs im letzten Jahr auf 641 Schffe, darunter
45 FSRU (schwimmende Regasifizierungsterminals), die demnéchst
auch in Deutschland zum Einsatz kommen sollen, und 31 LNG-Bun-
kerschiffe (schwimmende Lager). [Q1, Q80]

Die Investitionen in Exportterminals stiegen im letzten Jahr auf 23 Mrd.

Dollar. In den kommenden Jahren erwartet die IEA ahnliche Summen.
[Q81]

Auf dem Weg zu einem Duopol?

Das aktuelle massive LNG-Ausbauprogramm in Qatar tauscht dartiber
hinweg, dass sich der Trend in anderen Weltregionen in Richtung mo-

LNG investment: Tentative recovery underway since 2021

FIDs for new LNG liquefaction capacity, 2015-2022 Investment in new LNG liquefaction capacity, 2015-2025
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dularer, kleinerer LNG-Projekte bewegt. Das soll angesichts der enor-
men Schwankungen beim Gaspreis und sehr langer Amortisationszei-
ten die Risiken der Investoren verringern.

Neben Qatar wird daher vor allem die USA eine zentrale Rolle im LNG-
Markt spielen. Der groBe US-Binnenmarkt flr Erdgas, viele Akteure
und zahlreiche attraktive Kistenstandorte machen die USA zu einer
Art Swing Producer im Weltmarkt, der flexibel auf veranderte Markt-
bedingungen reagieren kann.

In Australien werden derzeit noch mehrere Megaprojekte fertiggestellt.
Die Perspektiven fir milliardenschwere neue GroBprojekte sind jedoch
ungewiss. Dasselbe gilt fir die russischen LNG-GroBprojekte, die
durch die Sanktionen des Westens ausgebremst werden. Auch das
seit vielen Jahren geplante GroBprojekt in Mosambik kommt ange-
sichts der unsicheren innenpolitischen Lage nicht mehr voran.

Die Marktexperten von WoodMackenzie erwarten daher einen Trend
zu einem Duopol (Qatar/USA), dessen Marktanteil von heute 39% bis
2030 auf 50% steigen koénnte. Voraussichtlich 71% des Nachfrage-
wachstums wird auf das Konto der beiden Lander gehen.[Q95]

Das setzt LNG-Importeure erheblichen Mengen- und Preisrisiken
aus. Exportrestriktionen (technisch oder politisch) in nur einem Land
kénnten enorme Versorgungsprobleme verursachen.

Hinzu kommt das Problem, dass sich US-Exporteure an den Henry-
Hub-Preisen orientieren, also dem amerikanischen Benchmarkpreis
fir Erdgas im US-Binnenmarkt. Qatar wiederum besteht auf der OI-
preisbindung der LNG-Tarife, da dies die Situation in Asien am besten
darstellt. Europas Gaspreise sind jedoch stark am Spotpreis der Gas-
hubs wie TTF orientiert. Diese drei Preismarker liegen im Moment weit
auseinander. In den USA oder Qatar eingekauftes LNG kdnnte also bei
unglinstigen Marktbedingungen bei der Ankunft in Europa nur mit Ver-
lust verkduflich sein. Die Risiken flir die Importeure steigen dadurch.

Auch die Klimaschutzziele der EU erschweren kommerziell attraktive
LNG-Angebote. Sowohl die amerikanischen Akteure als auch Qatar
streben lange Laufzeiten der Lieferkontrakte an. Das kollidiert tber
kurz oder lang mit den Ausstiegsszenarien aus fossiler Energie in der
EU.

Fir Qatar und andere Exporteure sind daher asiatische Kéufer interes-
santer, die keine Probleme damit haben, Vertrage mit einer Laufzeit
von 20 Jahren oder mehr einzugehen und die eine Olpreisbindung der
LNG-Preise bevorzugen.

In einem Verkdufermarkt werden europdische LNG-Importe also ten-
denziell riskant, knapp und teuer bleiben. Das folgende Schaubild
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zeigt die Preisentwicklung fir LNG und fir Rohdl (Brent) seit Dezem-
ber 2020 (JKM = asiatische Spotpreise, NWE = Nordwesteuropa).

Storanfalligkeit - Freeport & Sachalin

Angesichts der russischen Lieferausfélle bei Pipelinegas tritt die Stor-
anfélligkeit von LNG-Lieferungen etwas in den Hintergrund. Techni-
sche Probleme sind jedoch an der Tagesordnung.

Die Risiken der LNG-Abhangigkeit wurden zuletzt am 8. Juni 2022
deutlich. Ein Feuer legte das groBe LNG-Exportterminal Freeport in
den USA lahm. Ein Ventilproblem fiihrte zum Uberdruck in einer Pipe-
line. LNG und verdampftes Methan wurden frei und fingen sofort Feu-
er.

Freeport mit seinen 15 Mio.t LNG p.a. an Verflissigungskapazitat lie-
ferte zu diesem Zeitpunkt etwa 10% der europédischen LNG-Importe.
Die Gaspreise in Europa stiegen nach der Meldung sofort steil an. Die
Anlage kann wohl erst im Herbst teilweise wieder angefahren werden
und ist friihestens ab dem Winter wieder voll einsetzbereit.[Q94]

3 Price Trends

Highest point for Brent

2021-April 2022
US$137.64/bbl
Lowest point for JKM on O Mar 2022
2021-April 2022
US$5.56/MMBtu
Lowest point for Brent 0n 2 Mar 2021 Highest point for JKM
2021-April 2022 2021-April 2022
US$52.41/bbl US$84.76/MMBtu
on 4 Jan 2021 on 7 Mar 2022
2 160
USS/MMBtu USs/bbl
80 0
wl 120
60
100
50
80
40
B 60
30
e .
20 v 40
v LEA 2
0 0
Dec Jan Feb Mar Apr May Jun ul Aug Sep Oct Nov Dec Jan Feb Mar Apr
2020 2021 2021 2021 2021 2021 2021 2021 2021 2021 2021 2021 2021 2022 2022 2022 2022

Highest point for HH
Highest point for TTF 2021-April 2022

Lowest point for HH

D 2021-April2022 4| US$7.82/MMBtu
2021-April 2022 o & ;
US$2.45/MMBtu yseTaMnon! Coub i
020702021 Lowest point for TTF
2021-April 2022
US$5.49/MMBtu
on 3 Mar 2021
= Henry Hub (USS/MMBtu) = Dutch TTF (USS/MMBtu) e JKM LNG (USS$/MMBtu) w— WIM LNG (USS/MMBtu)
GCM LNG (USS/MMBtu) —— DESNWE LNG (USS/MMBtu)  —— Dated Brent (USS/bbl)

L

Source: S&P Global Commodity Insights

Quelle: [Q80]

EnergyComment




BEnergyComment

Strategies in Transition

Die Schattenseite der Abhangigkeit von LNG-Importen bekommt auch
Japan zu spuren. Japanische Gaskonzerne hielten bisher an ihrem
Engagement in den LNG-Anlagen auf der benachbarten russischen
Sachalin-Halbinsel fest. Doch nun will Moskau die gigantischen Anla-
gen selbst Gbernehmen.

Putin veroffentlichte ein Dekret, dass dem Staat volle Kontrolle Uber
das groBe OI- und Gasprojekt Sachalin-2 an der Pazifikiiste einraumt.
Betroffen sind Shell, Mitsui und Mitsubishi. Japan bekommt bisher
10% seines LNG aus diesen Anlagen. Ein ahnliches Schicksal droht
dem groBen Arctic LNG 2 Projekt im Norden Russlands, an dem eben-
falls japanische Firmen beteiligt sind. [Q93]

Handelsstrome, Terminalstandorte und Akteure

Das folgende Schaubild zeigt die wichtigsten (nicht alle) LNG-Han-
delsstrome im Jahr 2021. Australien, Qatar und die USA stehen an der
Spitze. Die russischen LNG-Exportmengen waren 2021 ebenfalls
hoch, werden aber 2022 sinken.

Abb. Weltmarkt LNG: Exportmengen und Importmengen nach Land 2021

Figure 8: LNG trade Flows (2021)

Bcm

Australia: 103.4

~Trinidad and Tobago: 3.2
Source: Rystad Energy

Quelle: [Q31]
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Die nachsten beiden Schaubilder zeigen die Standorte aller gréBeren
LNG-Terminals fir den Import und den Export von LNG weltweit. We-
gen der hohen Terminaldichte werden Japan und China gesondert

dargestellt.
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Die Eigentiimer der LNG-Tankerflotten [Q80]

Figure 5.5: FSRU fleet by shipowner as of end-of-April 2022
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Wer baut LNG-Tanker?
Figure 5.7: Newbuild orderbook by propulsion type and shipbuilder as of end-of-April 2022
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1.2 Der europaische LNG-Markt

Marktentwicklung bis 2022

Europa erlebte zu Beginn dieses Jahrhunderts die erste Welle von
LNG-Importterminals. Aber die LNG-Importwelle blieb aus, denn Eu-
ropa setzte verstarkt auf billiges russisches Gas. LNG floss daher vor
allem nach Asien. Die Gaspolitik Chinas und die Fukushima-Katastro-
phe erhdhten dort den Bedarf. Die EU-Terminals wurden kaum ge-
nutzt.

Das &nderte sich erst im Herbst 2021, als sich die Gaspreise in Europa
vor allem aufgrund der russischen Gaspolitik plétzlich vervielfachten.
Die EU steht nun mitten in der zweiten Investitionswelle fiir neue LNG-
Importterminals.

Doch der Markt ist jetzt ein Verkdufermarkt, denn LNG ist knapp. Die
Exporteure bestehen auf langen Vertragslaufzeiten und in vielen Fallen
auf einer Olpreisbindung der LNG-Preise. Das erhdht die kommerziel-
len Risiken fUr Importeure in einem liberalisierten EU-Gasmarkt. [Q85]

Das Jahr 2022 - Importsog der EU

Der Importsog Europas hat einen ohnehin nur knapp versorgten LNG-
Weltmarkt zuséatzlich belastet. Rekordpreise ziehen Ladungen aus an-
deren Weltregionen an. Der Mengenbedarf ist nach dem Ausfall russi-
scher Lieferungen so hoch, dass andere Lander, die auf LNG gesetzt
haben, zum Teil leer ausgehen. Sie weichen vor allem auf Steinkohle
aus, wo die Preise jedoch ebenfalls auf Rekordniveau liegen.

Lander wie Pakistan werden dadurch aus dem Markt gedrangt. Um
den Preis zu senken, hatten pakistanische Importeure den Lieferanten
glinstige Konditionen bei einer Nicht-Erflllung der Lieferverpflichtun-
gen eingerdumt. Die Handelspartner Eni und Gunvor missen nun 30%
des Kontraktpreises an Pakistan zahlen, aber das wird durch die
Preishausse in anderen Mérkten mehr als wettgemacht. DermaBen
profitorientierte Geschéftsstrategien sind selbst im LNG-Markt unge-
wohnlich.[Q86]

Die IEA schéatzt, dass Europa etwa 60% der neuen globalen LNG-An-
gebote im Zeitraum bis 2025 auf sich ziehen wird. Zusétzliche Mengen
sind begrenzt, da relativ wenige neue Exportterminals den Betrieb
aufnehmen kénnen - ein Erbe niedriger Ol- und Gaspreise in den Vor-
jahren und der Bauverzdgerungen wéahrend der Corona-Pandemie.
Erst danach kdnnte sich die Situation entspannen. Das LNG-Angebot
kann bis 2025 wohl nur um 4% pro Jahr wachsen. Davor waren es
durchschnittlich 7% pro Jahr. [Q81]
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In Mengen Ubersetzt sind das weltweit zusétzliche 85 bcm/a im Zeit-
raum 2021-25 (das entspricht rechnerisch in etwa dem deutschen
Gasverbrauch). Es missten jedoch 50-100 bcm/a zusétzlich in die EU
flieBen, je nachdem, wie stark Moskau die Gaslieferungen reduziert.

Die IEA empfiehlt daher, den Gasbedarf rasch zu bremsen. Der be-
schleunigte Ausbau von Wind- und Solarstrom, von Warmepumpen
und Anpassungen im Verbraucherverhalten sind die wichtigsten
Schllssel auf diesem Weg. [Q81]

Die LNG-Importe der EU - Basiszahlen

Im gesamten Jahr 2021 importierte die EU 80 bcm LNG, nach 84 bcm
im Jahr 2020. Die gréBten Importeure waren Spanien (21,4 bcm) und
Frankreich (18,1 bcm), gefolgt von Italien, den Niederlanden und Por-
tugal. UK importierte 15,1 bcm. [Q60]

Die gréBten Mengen kamen im letzten Jahr aus den USA (22,3 bcm) in
die EU, gefolgt von Qatar (16,3 bcm) und Russland (16 bcm). Es fol-
gen Nigeria, Algerien sowie Trinidad & Tobago.

Im Jahr 2022 gewann LNG fir die européische Gasversorgung rasant
an Bedeutung. Die Speicher leerten sich und die Gasversorgung aus
Russland war unsicher. In den ersten vier Monaten wurden 48 bcm
LNG importiert. Das konnte den Rickgang der Pipelineimporte und
den Rickgang der europdischen Gasproduktion zun&chst kompensie-
ren, bis dann im Juni 2022 die russischen Gaslieferungen kollabierten.

[Q30]
Figure 1.8: January-April supply to the European market 2019-2022 (Bcm)
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Quelle: [Q30]
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Importterminals

Fir die LNG-Importe verfigen die EU bzw. Europa schon heute Uber
zahlreiche Importterminals. Die folgende Ubersicht zeigt Standorte,
Art und GréBe der Anlagen. Stand ist Ende 2021.

Regasification terminals
Send-out
Total | Nominal
capacity | Number of  capacity
(ligm?) | vaporizers (MTPA)
e .
Bunkering,
Cool-down,
Belgium Zeebrugge 5 566,000 12 66 Fluxys NG Fluxys LNG Yes Reloading, 1987
Transshipment,
Truck loading
. Krk . FSRU: Golar LNG Bunkering,
Croatia LNG Croatia (FSRU) 4 140,206 19 NG Hrvatska (HEP, Plinacro) Tormiak: LNG Croatk Tuckloadng 292!
Manga LNG (Gasum, Outokumpu, Bunkering,
Tornio Manga 1 50,000 04 55AB and EPV Energy) Tuckloadng 2018
Finland
Bunkering,
Pori 1 28,500 0.1 Gasum Gasum Yes Truck loading 2016
Dunkerque LNG
Dunkerque LNG 3 600000 10 96 Agricole Assurances (60.76%) m“""m()"""‘""' Yes g‘;‘:ad“in“ - 2016
- Korean investors consortium led by Tn.u:kloa%in
IPM Group in cooperation with Sam- 9
sung Asset (39.24%)
Bunkering,
Cool-down,
Fos Cavaou 3 330,000 4 6.8 Fosmax LNG (Elengy 100%) Elengy Yes Reloading, 2009
France Transshipment,
Truck loading
Bunkering,
Cool-down,
Fos Tonkin 1 80,000 6 12 Elengy Elengy Yes Reloading, 1972
Truck loading
Bunkering,
Cool-down,
Montoir-de-Bretagne 3 360,000 1" 80 Elengy Elengy Yes Reloading, 1980
Transshipment,
Truck loading
Gibraltar  Gibraftar 5 5000 3 01 m}s‘%"mm“m Gasnor 2019
Greece  Revithoussa 3 2500 6 51 MDES'“S“S'“‘ Enagas, Fogs,  pegeasia, Yes 2000
HIGAS: Avenir LNG (80%), CPL .
Oristano, Sardinia 6 10,800 02 c fa (10%), Gas and Heat (10%) HIGAS Yes Truck loading 2021
Toscana OLT (First State Investments 48.24%,  OLT Offshore LNG
FSRU Toscana 4 L 2B SNAM 49.07%, Golar 2.69%) Toscana Yee a3
Italy Panigaglia 2 100,000 4 25 GNLitaliaSpA GNL Htalia S.p.A. Yes 1969
Ravenna 2 20,000 0.7 Depositi italiani GNL Depositi Italiani GNL 2021
Rovigo Adriatic LNG
2 250,000 5 56 (ExxonMobil (70.7%), Qatar Petroleum  Adriatic LNG Yes 2009
-Based Structure)
(emmiy ) (22%), SNAM (7.3%)
Klaipeda Owner: Hoegh LNG - 2
Haegh Independence (FSRL) 4 170,000 4 29 - Nekeion it Hoegh LNG Yes Reloading 2014
Lithuania Bunkering,
- : Z Reloading,
KN LNG Reloading Station 5 1,000 Klaipedos Nafta Klaipedos Nafta Truck cool-down, 2017
Truck loading
Delimara Owner: BumiArmada
Charterer: Electrogas Malta (GEM
Malta Armada LNG Mediterrana 4 125,000 05 Holdings Limited (33.34%), Siemens Reganosa 2017
(FsY) (33.33%), SOCAR (33.33%)
Bunkering,
. Cool-down,
,N“(:‘e" Gate 3 540000 8 88 G"“"‘fwﬁg"’ Gate Terminal Yes  Reloading, 2011
o Transshipment,
Truck loading
Fredrikstad 9 5900 01 Gasum Gasum Yes ~ Sunkering 2011
Truck loading
Norway
Mosjgen 8 6,500 4 04 Gasnor Gasnor Partly  Truck loading 2007
Forts...
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...Forts.
Nominal Additional
Number of  capacity Services
vaporizers offered
v
Poland Swinoujécie 2 320,000 5 3.7 GAZ-SYSTEMSA. GAZ-SYSTEM S.A. Yes Truck loading 2016
Cool-down,
Portugal Sines 3 390,000 7 5.6 RenAtliantico Ren Atiantico Yes Reloading, 2004
Truck loading
. Kaliningrad
Russia No I chartered 2019
Bunkering,
Cool-down,
Barcelona 6 760,000 13 126 Enagas Enagas Yes Reloading, 1969
Transshipment,
Truck loading
Bunkering,
- Enagas (50%), Bahia de Bizkaia Gas, Cool-down,
Bilbao 3 450,000 4 5.1 EVE (50%) SL (BBG) Yes Reloading, 2003
Truck loading
Bunkering,
Cool-down,
Cartagena 5 587,000 9 8.7 Enagds Enagas Yes Reloading, 1989
Transshipment,
Truck loading
Spain El Musel ; Reloading, ——
(mothballed) 2 300,000: 4 84, Enages Enagés Y fuckloading  ap13
Bunkering,
7 Cool-down,
Huelva 5 619,500 9 8.7 Enagéds Enagés Yes Reloading, 1988
Truck loading
Bunkering,
- o Cool-down
Tojeiro Group (51%), Xunta Galicia 3 2
Mugardos 2 300,000 3 26 (24%), Sojtz (15%), Sonatrach (10%) Reganosa Yes Gassmg up, 2007
Reloading,
Truck loading
Oman O Gompay SA0C) 50%, Cook-dowr,
Sagunto 4 600,000 5 6.4 Iniciativas de Gas [Enagds and Osaka Saggas Yes ?rﬂxtlig;%m 2006
. o B L Gas0%) . oo s
Bunkering,
Lysekil 1 30,000 0.2 Gasum Gasum Truck loading 2014
Sweden
Bunkering,
Nynashamn 1 20,000 0.4 AGAGas AGA Gas Tuick loading 2011
Dortyol Owner: Botas FSRU: Botas
FSRU Ertugrul Gazi 120,000 41 Charterer: Botas Terminal: Botas ans
Etki Owner: Pardus Energy Bunkering,
FSRU Turquoise 170,000 57 Charterer: Etk Terminal Pardus Energy Reloading 2016
Turkey Bunkering,
Izmir Aliaga 2 280,000 1" 10.7 EgeGaz EgeGaz Yes Reloading, 2006
Truck loading
Marmara Ereglisi 3 255,000 7 46 Botas Botas No Truck loading 1994
Dragon 2 320,000 6 5.6 Shell (50%), Ancala (50%) Dragon LNG Yes 2009
Cool-down,
9 7 Reloading,
Grain 8 1,000,000 14 14.3  National Grid Grain LNG Yes Transshipment, 2005
UK Truck loading
QatarEnergy (67.5%), Exxon Mobil South Hook LNG
Souin Hook LG 2 L 154 (04.15%) TotalEnergies (8.35%)  Terminal CompanyLtd  ©° 20
Teesside GasPort ’
Awaiting recommissioning Trafigura 20
EUROPE TOTAL 11,097,906 183.7
Quelle: [Q1]
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1.3 USA: Der wichtigste LNG-Lieferant fiir
Europa

Im Juni 2022 erlebte der europdische Gasmarkt seine eigene ,Zeiten-
wende”. Erstmals Ubertrafen die LNG-Importe aus den USA die stark re-

duzierten russischen Pipelinegasmengen.

Die USA wurden innerhalb weniger Jahre zum gréBten LNG-Exporteur
der Welt, dicht gefolgt oder zeitweise Uberfliigelt von Qatar. US-Anbieter
konnten dabei auf billiges Schiefergas zuriickgreifen, das bis zum Jahr
2021 immer wieder ein Uberangebot von Erdgas in den USA verursacht
hatte. LNG-Exporte wurden in dieser Situation zu einer Art Uberdruckven-
til fir einen Uberversorgten Markt.

US liquefied natural gas (LNG) overtakes Russian piped gas in EU gas imports in June 2022
IEA analysis
bem © Russianpiped ® USLNG
14

International
Energy Agency

Quelle: IEA

LNG King
Qatar reclaims crown as globe's top LNG exporter
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Source: Bloomberg

Quelle: [Q25]
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Die Ara billigen Schiefergases geht jedoch zu Ende. Nachdem die
Preise lange zwischen 2 und 4 $/mmBtu lagen (6-12 €/ MWh) pendel-
ten, legen sie inzwischen parallel zu den wachsenden LNG-Exporten,
héherem Binnenverbrauch und schrumpfenden Investitionen in der
Schiefergasbranche immer schneller zu.

Im Mai 2022 wurde sogar die Marke von 9 $/mmBtu zeitweise Uber-
sprungen (27 €/MWh). Vor allem durch das Feuer im LNG-Terminal
Freeport (siehe oben) sanken sie inzwischen wieder auf 6 $/mmBtu,
da mehr Gas fir den Binnenmarkt bereitsteht. Der Preis liegt damit
knapp unter dem Niveau, das bis zum Sommer 2021 auch in Europa
Ublich war.

Die LNG-Exporte der USA kletterten in den letzten Jahren immer ho-
her. Im Fruhjahr 2022 lagen sie bei 12,3 Mrd. Kubikfuld pro Tag. Das
sind auf das Jahr gerechnet 127 bcm. Die Menge konnte also rechne-
risch den gesamten deutschen Gasverbrauch problemlos decken
(80-90 bcm).[Q20]

Die USA sind schon im laufenden Jahr der wichtigste LNG-Lieferant
fur Europa. Auch die zukiinftigen LNG-Importe werden ganz Uberwie-
gend (75%) aus amerikanischen Gasfeldern stammen. [Q81]

Das Wachstum der US-Exportkapazitdten wird sich fortsetzen. Bis
2026 werden voraussichtlich 150 Mio.t LNG pro Jahr erreicht (20 bcf/
d) (vgl. Abb. né&chste Seite).

Europe’s LNG imports are set to hit an all-time high in 2022
Y-o0-y change in European natural gas imports and deliveries from Norway, H1 2022 vs H1 2021
§ 20
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Russia Norway Others LNG
IEA 2022. All rights reserved.
Sources: IEA analysis based on ENTSOG (2022), Transparency Platform; Eurostat (2022), Energy Statistics; Gas Transmission System Operator of Ukraine (2022), Transparency
Platform; ICIS LNG Edge; JODI (2022), Gas World Database.
Quelle: [Q81]
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RWE und EnBW bestellen US-Gas
Die hohen LNG-Preise und die staatliche LNG-Férderung aus Berlin haben
auch die deutschen Energiekonzerne Richtung USA in Bewegung gebracht.

RWE ist bereits seit vielen Jahren weltweit im LNG-Handel tétig, allerdings
mit Schwerpunkt Asien. Im Mai 2022 unterzeichnete RWE ein Heads of
Agreement mit Sempra Infrastructure (USA).

RWE Supply & Trading will von Sempra Infrastructure 2,25 Mio.t LNG pro Jahr
beziehen. Das LNG soll vom geplanten Port Arthur LNG Terminal (Phase 1)
bereitgestellt werden. Port Arthur verfligt tUber alle Baugenehmigungen und
wird zwei Trains umfassen, die zusammen bis zu 13,5 Mtpa LNG produzieren
sollen. Die endgultige Entscheidung steht aber noch aus. [Q102, Q73]

Auch der deutsche Energiekonzern EnBW steigt in das LNG-Geschéft ein.
EnBW kauft Gber 20 Jahre hinweg 1,5 Mio.t LNG pro Jahr von Venture Global
(USA). Startjahr ist 2026. Das LNG soll aus den Terminals Plaquemines und
CP2 kommen. [Q103] Die Laufzeit ware also bis 2046 - ein Jahr nach der ge-
planten Klimaneutralitdt Deutschlands.

Bis dahin werden sowohl RWE als auch EnBW voraussichtlich flir erhebliche
Importe von amerikanischem Shale Gas (Frackinggas) nach Deutschland sor-
gen.

Auch im benachbarten Kanada macht sich der deutsche Importsog bemerk-
bar. Die deutschen LNG-Plane lassen Projekte wiederauferstehen, die bereits
in den Schubladen verschwunden waren. Das gilt flir den Atlantikterminal von
Pieridae und einen Terminal in Brunswick von Repsol, der urspriinglich als
Importterminal geplant war.

USLNG Liquefaction Capacity Growth

billion cubic feet per day (peak capacity - start of quarter)
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Source: EIA and LNG Allies (June 2022) | Note: FID Projects Only ©LNG Allies, 2022

Quelle: LNG Allies
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1.3 Was ist eine FSRU?

Der Import von LNG erfolgt Uber Terminals, in denen das tiefgekihlte und daher
flissige Erdgas (LNG = Liquefied Natural Gas) verdampft und voriibergehend ge-
speichert werden kann.

Das geschieht in einem Terminal an Land oder in einem schwimmenden Terminal,
einer FSRU. FSRU ist die Abklirzung fir Floating Storage and Regasification Unit,
also eine schwimmende Speicher- und Wiederverdampfungsanlage. Die FSRU-
Schiffe sind entweder umgebaute LNG-Tanker oder werden direkt als FSRU konzi-
piert.

FSRU sind technisch gesehen relativ simpel. Die operativen Kosten und Risiken
sind gering. Die Technik gilt als ausgereift. Lecks wirden erhebliche Klimaschaden
verursachen (Methanemissionen), aber die Entzindungs- oder Explosionsgefahr gilt
als relativ gering, da das LNG zu Erdgas verdampft und aufsteigt.

Anfang 2022 gab es weltweit 48 FSRU-Schiffe. Mitte 2022 hatten europaische Im-
porteure 12 zusatzliche FSRU gesichert, die an einem Ort in Betrieb oder in Bau
waren. Davon sollen 4, eventuell sogar 5 Schiffe an der deutschen Kiiste vor Anker
gehen.

Die GroBe der modernen FSRU richtet sich haufig nach den GréBen moderner
LNG-Tanker, deren Ladung sie ja komplett Gbernehmen sollen. Das sind zur Zeit
170-175.000 Kubikmeter LNG. Die Anlage fir die Regasifizierung befindet sich
normalerweise im Bug des Schiffes und ist fest in die Schiffsstruktur integriert.

Der Bau der Schiffe kostet zurzeit um die 300-400 Mio. Dollar, je nach Marktlage.
Hinzu kommen die Kosten fir den Anleger und die hafenseitige Infrastruktur. FSRU
kosten im Durchschnitt etwa ein Viertel mehr als LNG-Tanker derselben GroBe.

Die FSRU werden vom Betreiber des Terminals entweder gekauft oder gemietet.
Die Charterpreise schwanken stark. Im Moment sind FSRU weltweit stark nachge-
fragt. Die Preise pro Tag stiegen daher in den letzten Jahren von 100.000 auf
200.000 Dollar pro Tag. [Q81,Q57, Q63,Q38,Q48,Q47]

FSRU outlook: Despite rapid fleet growth, European demand could quickly erode spare
capacity
FSRU fleet and order book at year end, 2015-2021 FSRU supply and demand as of mid-2022
« 60 w 25
2 BActive fleet ®mOrder book °
o g
& > Rest of the world -
E 50 = — g 20 o:o(r’\r\::rrsgnm } Order book committed FSRU
5 40 §
o [
30
10 Operating as LNG Active fleet
20 carrier
Europe - committed
5 FSRU
10
o . . 3 Laid up
2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 FSRU supply FSRU demand
IEA 2022. Al rights reserved.
Sources: |IEA analysis based on ICIS (2022), ICIS LNG Edge; GIIGNL (2022), Annual Report.
Quelle: [Q81]
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Abb. Die FSRU-Flotte weltweit

FSRU ﬂ t The total FSRU fleet consisted of 48 units at the end of 2021. Total FSRU cargo
ee capacity at the end of 2021 stood at around 7.1 million cubic meters.
The orderbook comprised 5 FSRUs, 1 of which was scheduled for 2022 delivery.
FSRU FLEET AT THE END OF 2021
1977/2010  Golar Freeze 125,000 Moss 3.6 New Fortress Energy Keppel Shipyard 0ld Harbour, Jamaica
1977/2012 Regas Satu (ex Khannur) 125,000 Moss 3.0 New Fortress Energy Jurong Shipyard Nusantara, i
1981/2008  Golar Spirit 129,000 Moss 1.8 New Fortress Energy Keppel Shipyard Laid up
2003/2013  FSRU Toscana (ex Golar Frost) 137,500 Moss 238 OLT Offshore Drydocks World Dubai Toscana, Italy
2004/2009  Golar Winter 138,000 38 New Fortress Energy Keppel Shipyard Pecem, Brazil
2005 Excell 138,000 3.8 Excelerate Energy DSME i
2005 Excelsior 138,000 35 Excelerate Energy DSME Hadera, Israel
2006 Summit LNG (ex Excelerate) 138,000 Membrane 38 Excelerate Energy DSME Summit LNG, Bangladesh
2008 Explorer 150,900 6.0 Excelerate Energy DSME Jebel Ali, Dubai, UAE
Express 151,000 38 Excelerate Energy DSME Ruwais, Abu Dhabi, UAE
2009 Exquisite 150,900 438 Nakilat-Excel Energy DSME Port Qasim Karachi, Pakistan
2009 Neptune (ex GDF Suez Neptune) 145,130 37 Hoegh LNG SHI LNGC
2010 Cape Ann (ex GDF Suez Cape Ann) 145,130 37 Hoegh LNG SHI Tianjin, China
2010 Exemplar 150,900 438 Excelerate Energy DSME LNGC
2010 Expedient 150,900 Membrane 52 Excelerate Energy DSME GNL Escobar, Argentina
2014 173,400 Membrane 6.0 Energy DSME Bay, Brazil
2014 Golar Eskimo 160,000 Membrane 38 New Fortress Energy SHI Aqgaba, Jordan
2014 Golar Igloo 170,000 Membrane 58 New Fortress Energy SHI Mina Al Ahmadi, Kuwait
2014 Hoegh Gallant 170,000 Membrane 238 Hoegh LNG HHI 0Id Harbour, Jamaica
2014 170,000 29 Hoegh LNG HHI Klaipeda, Lithuania
2014 PGN FSRU Lampung 170,000 27 Hoegh LNG HHI Lampung LNG,
2015 BW Si 170,000 5.7 BW Gas SHI Sumed, Egypt
2015 Golar Tundra 170,000 55 Golar LNG SHI LNGC
2016 Hoegh Grace 170,000 2.8 Hoegh LNG HHI Cartagena, Colombia
2017 BW Integrity 170,000 5.0 BW Gas SHI Port Qasim GasPort, Pakistan
2017 Hegh Giant 170,000 37 Hoegh LNG HHI Jaigarh, India
2017 MOL FSRU Challenger 263,000 41 MOL DSME LNGC (Hong Kong)
2017 5188 (ex Exmar FSRU) 25,000 Other 4.6 Exmar Offshore Wison Zhoushan Laid up (Eemshaven,
2018 Golar Nanook 170,000 5.5 New Fortress Energy SHI Sergipe, Brazil
2018 Hoegh 170,000 37 Hoegh LNG HHI LNGC
2018 Hoegh Gannet 170,000 5.7 Hoegh LNG HHI LNGC (Santos, Brazil)
2018 Karunia Dewata 26,000 Other 04 JSK Group Pax0cean Zhoushan Benoa,
2018 Marshal Vasil i 174,000 20 Gazprom HHI Kaliningrad, Russia
2009/2019  BW Paris (ex BW GDF Suez Paris) 162,500 42 BW Gas Keppel Shipyard LNG (Philippi
2019 BW Magna 173,400 5.7 BW Gas DSME Port Agu, Brazil
2019 Hoegh Galleon 170,000  Membrane 37 Hoegh LNG SHI LNGC (Port Kembla, Australia)
2019 Turquoise (ex Turkey FSRU) 170,000  Membrane 5.7 Kolin C: HHI Etki, Turkey
2020 Excelerate Sequoia 173,400  Membrane 6.0 Maran Gas Maritime DSME Bahia, Brazil
2016/2020  FSRU Hua Xiang(ex. Hua Xiang 8) 14,000 Other 0.1 Zhejiang Huaxiang Fengshun Ship Hvy Amurang, Indonesia
FSRU Jawa Satu 170,000 24 PT Jawa Satu Regas SHI Java, i
2005/2020  LNG Croatia (ex Golar Viking) 140,208 Membrane 19 LNG Hrvatska Huarun Dadong Kirk, Croatia
Torman 28,000 Other 20 Gasfin Development Jiangnan SY Group Tema LNG, Ghana
Vasant 1 180,000 5.0 Swan Energy HHI Jafrabad , India
2003/2021 BW Tatiana (ex Gallina) 137,001 Moss BW Gas Invenergy JV Keppel Shipyard El Salvador
2021 Ertugrul Gazi 170,000 41 BOTAS HHI Dortyol, Turkey
1994/2021 LNGT Powership Africa (ex Dwip 127,386 Moss KARMOL Senegal
2021 Transgas Force 174,000 Dynagas HZ LNGC
2021 Transgas Power 174,000 Dynagas HZ LNGC
FSRU ORDERBOOK AT THE END OF 2021
1991/2022  LNGT Powership Asia (ex NW Shearwater) 127,500 Moss KARMOL Brazil
2002/2023  ETYFA Prometheas(ex Galea) 136,967 Moss DEFA COSCO HI (Shanghai) Cyprus
2010/2023  TBN (ex Gaslog Chelsea) 153,000 Gaslog Keppel Shipyard Greece
1994/2023  TBN (ex LNG Vesta) 127,547 Moss KARMOL Keppel Shipyard Mozambique
2023 TBN 170,000 Membrane Wison Offshore Wison (Nantong)
Clarksons Research, GIGNL * Carg
GIIGNL Annual Report 2022 Edition - 23

Quelle: [Q1]
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2. Die deutsche LNG-Politik

Erste Plane fur einen LNG-Terminal in Wilhelmshaven gab es schon in
den 1970er Jahren. Die Plane verschwanden in den Schubladen und
wurden erst 2005 von Eon wieder hervorgeholt. Eon entschied sich
dann aber 2008 fir ein Investment in Rotterdam (Gate LNG Terminal).

Zehn Jahre spéater gab es einen erneuten Anlauf fir eine Anlage in
Wilhelmshaven, aber billiges russisches Gas lieB das Interesse bei
Uniper (damals Eon, heute Fortum) schwinden. Auch ein neuer Anlauf
im Jahr 2021 zu einem “Green Hub” an der Nordseekiste scheiterte.
[Q111,Q112]

Erst der Ukrainekrieg und die Vervielfachung der Gaspreise von 20 auf
aktuell 170 €/ MWh sorgen nun flir einen starken politischen und auch
kommerziellen Schub zugunsten neuer LNG-Terminals an der deut-
schen Kiste.

2.1 Die Ziele der Bundesregierung: Das LNGG

Das LNG-Beschleunigungsgesetz

Durch den Bau von LNG-Terminals an der deutschen Kiste sowie hé-
here indirekte LNG-Importe Uber Terminals in Nachbarstaaten will die
Bundesregierung die Abhéngigkeit von russischen Gasimporten be-
enden.

Mit dem LNG-Beschleunigungsgesetz (LNGG) (Fassung vom 18.
Mai 2022, Drucksache 20/1889 [Q62]) soll der Bau der Infrastruktur

gleichzeitig beschleunigt und befristet werden:

“Ziel des Gesetzes ist es, alle Zulassungs- und Genehmigungs-
verfahren sowie die Vlergabe offentlicher Auftrdge und Konzes-
sionen erheblich schneller zu durchlaufen, als dies nach aktuel-
ler Rechtslage mdglich ist, und so zu ziigigen Genehmigungen
und Einbindung von LNG in den deutschen Markt zu
gelangen.”

“Das Gesetz sieht zudem vor, dass die Genehmigungen fir die
LNG-Anlagen in Ubereinstimmung mit den deutschen Klimazie-
len bis spétestens zum 31. Dezember 2043 befristet werden.
Ein Weiterbetrieb dieser Anlagen (ber diesen Zeitpunkt hinaus
kann nur far klimaneutralen Wasserstoff und dessen Derivate
genehmigt werden.” [Q62]
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Die Bundesregierung fuhrt vor allem die folgenden Griinde fir das
LNGG an:

“Alle im Gesetz bezeichneten Vorhaben liegen im (berragen-
den 6ffentlichen Interesse und im Interesse der 6ffentlichen Si-
cherheit.”

“Der Entwurf des LNG-Beschleunigungsgesetzes sieht vor,
dass die landgebundenen LNG-Terminals und die fir die An-
bindung erforderlichen Erdgasleitungen bereits auch fur die
spdtere Umstellung auf Wasserstoff geeignet sind. Das Gesetz
steht damit im Einklang mit den Klimaschutzzielen des Bundes-
Klimaschutzgesetzes.”

“Die Genehmigungen far die LNG-Anlagen sollen zudem in
Ubereinstimmung mit den deutschen Klimazielen bis spétes-
tens zum 31. Dezember 2043 befristet werden. Die Anlagen
kénnen Uber diesen Zeitpunkt hinaus nur betrieben werden,
wenn sie fur klimaneutralen Wasserstoff und dessen Derivate
genutzt werden.” [Q35]

Allerdings schreibt das Gesetz nicht vor, die Terminals von vornherein
“H2-ready” zu bauen. Lediglich die Anbindungsleitungen sollen so
ausgebaut werden, dass sie “wasserstofffest” sind.

Bisherige Fortschritte
Im “Zweiten Fortschrittsbericht” [Q66] vom 1. Mai 2022 skizziert die
Bundesregierung die bisherigen Fortschritte der LNG-Politik:

“Die Bundesregierung hat Uber die Unternehmen RWE und
Uniper mittlerweile vier (statt wie urspriinglich geplant drei)
schwimmende LNG-Terminals (Floating Storage and Regasifi-
cation Units, FSRU) optioniert, um die Versorgungssicherheit in
Deutschland weiter zu erh6hen.”

“Zwei Standortentscheidungen sind zugunsten von Wilhelms-
haven und Brunsblttel bereits gefallen, die Arbeiten in Wil-
helmshaven beginnen schon in Kirze. Die erste FSRU soll
noch in diesem Jahr in Wilhelmshaven an den Start gehen. An-
fang 2023 ist die Inbetriebnahme einer weiteren FSRU in
Brunsbuittel vorgesehen.” [Q66]

Die bisherigen russischen Gasimporte sollen durch die bereits umge-
setzten und geplanten MaBnahmen ersetzt werden:
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“Die Bundesregierung sichert den LNG-Gaseinkauf und Gas-
weiterverkauf (ber die Niederlande von bis zu einer Mrd. m3
bereits 2022 kurzfristig ab.”

“Mit der Anmietung der insgesamt vier schwimmenden LNG
Terminals (FSRU) kénnen schrittweise bis Sommer 2024 rund
33 Mrd. m3 LNG in der Endstufe angelandet werden. Bereits
zum Winter 2022/2023 kénnen so 7,5 Mrd. m3 LNG dem Markt
zusétzlich zur Verfagung stehen.”

“Weitere LNG -Terminals, wie das Terminal Brunsbdittel mit ei-
ner Kapazitdt von acht Mrd. m3, befinden sich in Planungspro-
zessen und stehen ab 2026 flr die Versorgung bereit.”

“Gemeinsam mit kurzfristigen Anstrengungen von Unterneh-
men und Privathaushalten zur Reduktion des Gaseinsatzes
durch Energieeffizienz, Energieeinsparung und Elektrifizierung
kann bis Ende des Jahres der Anteil russischer Gaslieferung am
Gasverbrauch so auf etwa 30 Prozent gesenkt werden.”

“So ist in der Summe die schrittweise Reduktion von russi-
schem Gas auf nur noch zehn Prozent des Gasverbrauchs bis
zum Sommer 2024 méglich.” [Q66]

Der Text ist eindeutig: LNG spielt in der deutschen Gaspolitik zu-
kiinftig die Schliisselrolle. MaBnahmen wie Effizienzsteigerung,
SparmaBnahmen oder Substitution von Erdgas durch andere Energie-
trager sollen ebenfalls eine Rolle spielen. Konkrete Ziele werden je-
doch nicht genannt.

Am 19. Juli 2022 konkretisierte das BMWK die Planungen fir den Ein-
satz der vier FSRU. [Q115] Als Standorte neben Wilhelmshaven und
Brunsbittel machten Lubmin und Stade das Rennen. Die Details sind
im folgenden Kapitel zu finden.

2.2 Die Terminalprojekte (FSRU/Landterminals)

In der Anlage 2 des LNG-Gesetzes werden mogliche Einzelvorhaben
skizziert (vgl. unten). Der mittlerweile verabschiedete Gesetzesentwurf
des LNGG sieht bis zu 12 Terminal-/FSRU-Projekte und bis zu 8
Erdgasleitungen vor.

Bis Mitte Mai war von 11 Terminalprojekten die Rede. Eine FSRU in

Wilhelmshaven (EON/TES) wurde in letzter Minute hinzugefugt. Ein
Terminal in den Niederlanden (Eemshaven) mit zwei FSRU k&nnte
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ebenfalls LNG flir den deutschen Markt bereitstellen. Am 19.7.2022
wurden die Planungen erneut gedndert [Q115].

Wilhelmshaven:

FSRU (Standort Voslapper Groden)

FSRU (Standort NWO-Terminal)

FSRU (Standort: Jade-Weser-Port)(nachtraglich hinzugefiigt)
LNG-Terminal (Standort: Voslapper Groden)

Brunsbiittel:
FSRU in Brunsbiittel (Standort Hafen)
LNG-Terminal (German LNG Terminal)

Stade:
FSRU (Standort Hafen)
LNG-Terminal (Hanseatic Energy Hub)

Hamburg:
keine FSRU

Rostock:
keine FSRU

Lubmin:
FSRU (BMWK)
FSRU (Deutsche ReGas)

Eemshaven (“EemsEnergyTerminal”)

Ebenfalls relevant, aber nicht im deutschen LNGG aufgefiihrt, ist wie
erwdhnt der Terminal in Eemshaven in den Niederlanden. Gasunie
verwirklich dort im Moment ein Projekt mit zwei FSRU. Der niederlan-
dische Gasversorger hat im Mai ein Schiff von New Fortress Energy
far finf Jahre gemietet. Schon im April hatte Gasunie die FSRU S188
bei der belgischen Reederei Exmar in Auftrag gegeben, die im August
ankommen soll. Eemshaven kann dann 8 bcm pro Jahr in das Gas-
netz einspeisen und damit u.a. auch Deutschland versorgen. Spater
kénnte dort auch ein Land-Terminal entstehen, das u.a. Wasserstoff-
importe abwickeln soll. [Q1,Q12,Q14, Q11, Q108]

Anschluss ins Hinterland

Die Terminals werden Uber neue Gaspipelines an das deutsche Gas-
netz angeschlossen. Alternativ kann der Transport per Bahn erfolgen,
so z.B. Uberlegungen fiir das Terminal in Brunsbilittel. [Q98]

Direkter Zugriff auf LNG Tanker seit Juni 2022
Durch die Kontrolle Uber die Gazprom Germania kann Berlin mittler-
weile auf drei LNG Tanker zugreifen: Die Ob River, die Amur River und
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die Clean Energy. Alle drei Schiffe wurden von Dynagas gechartered.
[Q109]

Einige Details zu den LNG-Terminals: Geplante Kapazitidten
und Projekttrager

Die folgenden Informationen beziehen sich auf geplante, nicht auf rea-
lisierte Projekte. Sie stellen also nur eine Momentaufnahme dar. Zahl-
reiche Anderungen, Projektstreichungen oder das Auftauchen neuer
Akteure sind wahrscheinlich. [Q8,Q9,Q10,Q11,Q12,Q16,Q52,Q53,
Q74, Q115]

Kapazitat der vier bestellten FSRU

Berlin hat durch die Vermittlung von RWE und Uniper mittlerweile 4
FSRU geleast mit einer Kapazitdt von zusammen mindestens 20 bcm/
a. Darunter befinden sich zwei FSRU von Hoegh (Hoegh Giant, Hoegh
Esparanza) sowie zwei neue FSRU von Dynagas (Transgas Force,
Transgas Power). Sie werden den Standorten Wilhelmshaven, Bruns-
bittel, Stade und Lubmin zugeteilt. [Q115]

LNG-Terminal Wilhelmshaven (,,Avanthy“, “Green Hydrogen Hub”)
Projektgesellschaft ist TES (Tree Energy Solutions, gehért Atlasinvest/
Belgien), anscheinend in enger Kooperation mit EON. Die geplante
Kapazitat des Landterminals liegt bei 16-20 bcm/a und soll bis 2025
bereitstehen. Geprache mit Investoren wurden vor kurzem gestartet.
[Q97, Q104]

Der Import von Griinem Methan ist ab 2027 geplant, in Verbindung mit
CO2-Handel/Transport. Das CO2 wird im Exportland verwendet, um
aus Wasserstoff das (leichter transportierbare) Methan herzustellen. In
Deutschland wird das CO2 extrahiert und zurlickverschifft oder end-
gelagert (CCS).

FSRU Wilhelmshaven (1)
Projektgesellschaft: Uniper.

Die FSRU Esperanza soll im Sommer 2022 ankommen. Das Gewer-
beaufsichtsamt Oldenburg hat dem Energiekonzern Uniper im Juli
2022 die Zulassung fur den Beginn der Arbeiten am Terminal auf dem
Anleger und an Land erteilt. Die FSRU hat eine Kapazitat von maximal
7,5 bcm/a und soll dann im Dezember den Betrieb aufnehmen. [Q96]

Die Einspeisung ins das deutsche Erdgasnetz soll allerdings nur bei 5
bcm/a liegen.

Uniper will dort in einem spateren Stadium auch ein Ammoniak-Im-
portterminal errichten (inkl. Elektrolyseur/Ammoniak-Cracker). Der
Ammoniak-Transport soll entweder per Schiene ins Hinterland erfol-
gen oder es findet vor Ort ein Cracking des Ammoniak in Wasserstoff
statt.
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Alle Planungen von Uniper erscheinen jedoch im Moment ungewiss,
da sich der Konzern nach dem Stopp russischer Gaslieferungen in
einer lebensbedrohlichen finanziellen Krise befindet und Staatshilfe
bendtigt (Stand 22. Juli 2022). Die Bundesregierung will daher zu-
nachst die Kreditlinie der KfW fir Uniper von 2 auf 9 Mrd. Euro auf-
stocken. Sie wird kurz danach durch direktes Eigenkapital und vor al-
lem hybrides Eigenkapital (Pflichtwandelanleihen) des Bundes in Héhe
von bis zu 7,7 Mrd. Euro ersetzt. Durch diese Kapitalerhéhung wird
der Bund mit einem Aktienanteil von 30% GroBaktionar bei Uniper.

Im nachsten Schritt missen nun die EU-Kommission und die Uniper-
Aktionare dem Plan der Bundesregierung zustimmen.

FSRU Wilhelmshaven (2)
Projektgesellschaft: NWO (Nord-West Oelleitung).

Die NWO gehért zu 59% BP, 20% Shell, 20% Holborn Europe Raffine-
rie (Libyen). Die Anlage inklusive FSRU soll bis Ende 2023 fertigge-
stellt sein. Sie nutzt die bereits vorhandene Infrastruktur der NWO.

FSRU Wilhelmshaven (3)

Das ,,12. Projekt“: EON, TES und Engie wollen eine dritte FSRU nach
Wilhelmshaven holen. Sie soll in der ersten Jahreshélfte 2023 in Be-
trieb gehen. N&here Details sind noch nicht bekannt. [Q74, Q106]

FSRU Brunsbiittel
Die Bauarbeiten fiir das FSRU-Terminal sollen Anfang September be-
ginnen. Der Betriebsstart ist fir Ende 2022 geplant.

Ab 2023 sollen durchschnittlich 3,5 bcm/a ins Netz flieBen. Nach Inbe-
triebnahme einer neuen ,55 Kilometer langen Gasleitung wird die
Menge dann im Jahr 2024 auf 5 bcm/a steigen.

2026 wird das schwimmende Terminal nach den aktuellen Planungen
durch ein Terminal an Land ersetzt.

German LNG Terminal (Brunsbiittel)
Projektgesellschaften: Gasunie (40%), KW (50%), RWE (10%)

Eine Kapazitdt von 8-10 bcm/a soll ab 2026 bereitstehen. Gasunie ist
auch im Gate Terminal (Rotterdam) und Eemshaven engagiert. In
Brunsbuttel kdnnte LNG u.a. Erdgas fur Yara, einen der gréBten Din-
gemittelhersteller der Welt, bereitstellen. [Q111, Q112]

Shell will dort anscheinend erhebliche Importkapazitdten buchen.
RWE will direkt neben dem LNG-Terminal bis 2026 einen Ammoniak-
Importterminal bauen. Der Standort ist umstritten, da sich mehrere
Storfallbetriebe in unmittelbarer Nahe befinden.

EnergyComment 28



S EnergyComment

Strategies in Transition

FSRU und Land-Terminal Hanseatic Energy Hub (Stade)
Projektpartner: Partners Group (CH), Buss (D), Fluxys (B), Dow Chemi-
cal

Betriebsstart der FSRU ist voraussichtlich Ende 2023. Die Hohe der
Netzeinspeisung ist noch unklar [Q115].

Eine FID (Final Investment Decision) fir den Landterminal soll erst
Ende des Jahres 2022 erfolgen [Q97]. Die geplante Kapazitat betragt
13 bcm/a ab 2026, eventuell sogar schon ab 2024. EnBW beabsich-
tigt, 3 bcm/a der Importkapazitaten buchen.

FSRU Rostock

Ein FSRU-Standort Rostock ist mit der abschlagigen BMWK-Ent-
scheidung unwahrscheinlich geworden. Der Hafen Rostock wird oh-
nehin durch die geplante Ersatzversorgung der GroBraffinerie PCK
Schwedt Uber den Seeweg nach Rostock stark beansprucht werden.
LNG-Anlandung und erhéhter Olumschlag gleichzeitig hatten die In-
frastruktur Uberlastet.

FSRU in Hamburg

Die FSRU-Plane fur Hamburg riicken durch die BMWK-Entscheidung
fur andere Standorte in weite Ferne. Der Standort galt ohnehin nicht
als ideal, da es Sicherheitsbedenken gab angesichts des dicht besie-
delten Hafens, der nahen GroBstadt und der nautischen Probleme.

FSRU in Lubmin (Bund)

Das BMWK hat Lubmin als vierten Standort der staatlich angemiete-
ten FSRU vorgesehen. [Q115] Der Betriebsstart ist fur frihestens Ende
2023 vorgesehen. Die Hohe der Netzeinspeisung ist noch unklar.

Gegen Lubmin spricht die viel zu geringe Wassertiefe. Zur direkten
Anlandung von LNG waren massive Ausbaggerungen nétig. Flir Lub-
min spricht hingegen die gute Hinterlandanbindung der Gasinfrastruk-
tur, die urspringlich fur die beiden Nord Stream Pipelines vorgesehen
war.

Die Anlandung soll nun weit vor dem Hafen erfolgen. Ein LNG-Stora-
ge-Tanker Ubernimmt dort die Ladung der LNG-Tanker aus Ubersee.
Kleinere Shuttle-Tanker bringen die LNG-Mengen in den Hafen, wo sie
regasifiziert (verdampft) und ins Erdgasnetz eingespeist werden.

FSRU in Lubmin (,Regas®)

Ein privater Investor, die Deutsche ReGas, hat die Installation einer
FSRU fir den Dezember 2022 angeklndigt. Das wurde von lokalen
Behdrden und dem Land Mecklenburg-Vorpommern bestatigt. Die
Kapazitat soll bei 4,5 bcm/a liegen.
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Die in der Branche véllig unbekannte Firma, die erst vor wenigen Mo-
naten in Lubmin gegriindet wurde, gehért anscheinend einer Potsda-
mer Beratungsfirma und einem baden-wirttembergischen Investor.

Nach eigenen Angaben hat die Firma im Juli mit TotalEnergies ein
Term Sheet (eine unverbindliche Rahmenvereinbarung) Gber die Be-
reitstellung einer FSRU durch den franzdsischen Energiekonzern ver-
einbart. Demnach wirde die FSRU “German Baltic Sea” am 1. De-
zember 2022 den Betrieb aufnehmen, so ReGas.

Operativ ist dieselbe Lésung wie fir das staatliche FSRU-Projekt vor-
gesehen: Die Anlandung soll weit vor dem Hafen erfolgen. Ein LNG-
Storage-Tanker bernimmt die Ladung der LNG-Tanker aus Ubersee.
Kleinere Shuttle-Tanker bringen die LNG-Mengen in den Hafen, wo sie
regasifiziert (verdampft) und ins Erdgasnetz eingespeist werden.

Die Realisierungschancen dieses Projekts sind im Moment unklar.
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3. Kritik an der deutschen
LNG-Politik

Im folgenden werden die wichtigsten Kritikpunkte an den Ausbauplé-
nen der Bundesregierung ndher beleuchtet. Die Aspekte der ,H2-
Readiness® und der Klimaschdden durch LNG werden dann noch
einmal gesondert in den Kapiteln danach analysiert.

Drei Positionen

In der deutschen Diskussion wird das Ziel der Bundesregierung, die
Abhangigkeit von russischem Gas zu verringern, nahezu einhellig un-
terstitzt. Die Kritik entzindet sich jedoch an der Umsetzung dieses
Ziels. Hier gibt es drei Positionen:

a) Prinzipielle Ablehnung von LNG

Der Ausbau der LNG-Importkapazitdten wird grundsétzlich abgelehnt.
Ein rascherer Ausbau der erneuerbaren Energien, energischere MaB-
nahmen bei der Energieeinsparung und weitere MaBnahmen sind
demnach ausreichend, die Abhédngigkeit von russischem Erdgas rasch
und vor allem klimavertraglich zu reduzieren.

Die hohen Emissionen der LNG-Lieferketten stehen im Widerspruch
zu den Klimazielen Deutschlands und der EU. Die Nutzung von fossi-
lem Erdgas kénnte durch den Ausbau der LNG-Infrastruktur sogar
eine Renaissance erleben, so die Beflrchtung.

b) Kritik an Art und Umfang der LNG-Importinfrastruktur

Der geplante Ausbau der deutschen LNG-Infrastruktur ist demnach
liberdimensioniert und droht Uber das eigentliche Ziel, also die Re-
duzierung der Abhangigkeit von Russland, hinauszuschieBen.

Es sei vielmehr ausreichend, den Ausbau auf die voriibergehende
Nutzung von FSRU zu beschrénken. Der Bau der Landterminals sei
unndtig, zumal ihre Weiternutzung als Wasserstoff-Importterminals
technisch fraglich sei. Zudem werde LNG teuer und knapp bleiben.
Die deutsche Energieversorgung sollte daher die Nutzung so gering
wie mdglich halten.

c) Kritik am Verfahren

Zur Beschleunigung der Ausbaupléne sieht das LNG-Gesetz vor, zahl-
reiche Prufverfahren und Teilhabemdglichkeiten der Zivilgesellschaft
auBer Kraft zu setzen oder zumindest erheblich einzuschrénken. Hier
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wird vor allem kritisiert, dass ein groBer Teil dieser Beschleunigungen
inhaltlich nicht gerechtfertigt sei oder sogar rundweg gegen geltendes
Recht verstoBe.

Die folgenden Ausflhrungen stellen einzelne Kritikpunkte im Detail vor.
Weitere Details finden sich in den Folgekapiteln sowie in Kapitel 1.

Kritik: LNG wird knapp und teuer bleiben

Der zusatzliche Importsog Deutschlands wird auf ein knappes LNG-
Angebot treffen, so BNEF und ICIS. Etwa 70% der LNG-Produktion ist
bereits in langfristigen Kontrakten gebunden. Nur der Rest steht noch
theoretisch zur Verfligung. [Q72]

Neue Tanker sind ebenfalls knapp: Die Werften sind auf Jahre hinaus
bereits ausgebucht. Die Charterraten fir LNG-Tanker sind dement-
sprechend stark gestiegen. Da 2023 neue Emissionsgrenzen flir See-
schiffe in Kraft treten, kdnnte das Tankerangebot zuséatzlich sinken.

Hinzu kommt die européische Welle von FSRU-Bestellungen, davon
allein 4 oder 5 fur Deutschland. Aber auch hier werden die Verhand-
lungen schwierig werden, denn die ambitionierten EU-Klimaziele ste-
hen dem Abschluss langfristiger LNG-Liefervertrage entgegen. Impor-
teure kdénnen keine langfristigen Abnahmemengen zusagen. Hohe
Preise sind daher unvermeidlich.

Die unterschiedlichen Vorstellungen Uber die Vertragslaufzeiten zeigen
sich schon jetzt bei den Verhandlungen mit Qatar.

Qatar gehért zusammen mit Australien und den USA zu den gréBten
LNG-Exporteuren der Welt. Im Moment werden dort die Kapazitaten
im Rahmen der North Field Expansion von 77 auf 126 Mio.t LNG pro
Jahr ausgeweitet. Die zuséatzlichen Kapazitaten sollen 2026 bzw. 2027
zur Verfligung stehen. Die Projektpartner sind fiinf westliche OI- bzw.
Gasmultis, allerdings ohne deutsche Beteiligung (Shell, ExxonMobil,
TotalEnergies, Eni, ConocoPhillips). Es ist damit ungewiss, ob deut-
sche Importeure auf gatarisches LNG Zugriff haben werden, trotz der
diplomatischen Bemiihungen Berlins. [Q101]

Seit dem Besuch des deutschen AuBenministers in Qatar sind die
Verhandlungen anscheinend nicht vorangekommen. Qatar will Ver-
tragslaufzeiten von Uber 20 Jahren und eine strikte Destination Clau-
se, die den Abnehmern den Re-Export oder Wiederverkauf der La-
dungen verbietet. [Q29]

Auch besteht Qatar auf einer Olindexierung der LNG-Preise, also eine
ahnliche Lésung wie im asiatischen Markt. Die deutschen Importeure
préferieren dagegen eine Bindung der LNG-Preise an die westeuro-
paischen Gashubpreise (TTF). Im Verkaufermarkt LNG werden die
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deutschen Kunden wohl nachgeben missen und hohe finanzielle Risi-
ken eingehen. In einem unginstigen Fall beziehen sie dann teures
LNG aus Qatar, das sie in Europa nur mit Verlust absetzen kénnen.
[Q29]

Die Knappheit im LNG-Markt wird auch 2023 spurbar bleiben, wenn
die asiatische Nachfrage wie erwartet wieder steil steigen wird. Sie
trifft dann auf einen ebenfalls héheren Bedarf der EU. [Q30]

Europa und Asien werden deshalb in einen Bieterwettstreit treten, der
alle anderen Regionen mit weniger Kaufkraft abhdngt und zu véllig
Uberhdhten Preisen flihren kdnnte, da das weltweite Angebot kaum
ausreicht, falls russisches Gas ausbleiben sollte. [Q55, Q32]

Damit drehen sich die Spielregeln im globalen LNG-Markt um. Europa
hatte bisher eine ausgleichende Wirkung, da es nur hier groBe Spei-
cher und groBe Mengen an Pipelinegas gab. Gelegentliche Nachfra-
gespitzen in Asien fuhrten zwar auch in der Vergangenheit immer wie-
der zu hohen LNG-Preisen. Sie gaben dann aber schnell wieder nach.
Doch das wurde sich andern, wenn der EU-Importsog den erwarteten
Umfang erreichen sollte.

Kritik: Wasserstoffstrategie wird behindert (Q46)

Die deutsche Nationale Wasserstoffstrategie erwartet, dass ab 2025
immer gréBere Mengen von Wasserstoff und Wasserstoffderivaten
nach Deutschland importiert werden, um die Klimaziele insbesondere

LNG PRICE FORMATION HAS EVOLVED RAPIDLY INRECENT MONTHS
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in der Industrie zu erreichen. Wasserstoff soll also rasch fossiles Erd-
gas ersetzen.

Eine Laufzeit der LNG-Terminals als fossile Gasimportterminals bis
Ende 2043 steht dem entgegen. Das LNGG schreibt den Terminals
Wasserstoffimporte erst nach 2043 vor. Das sei zu spét, kritisieren
Umweltverbdnde. Die Nutzung von fossilem Erdgas wird dadurch
praktisch festgeschrieben. [Q36, Q46]

Einige Terminaloperator halten das realistische “LNG-Window” ange-
sichts der globalen Klimaziele sogar fir zu klein. Die Investitionen in
neue LNG-Terminals lohne sich demnach nicht, weil Wasserstoff-
transporte und CO2-Transporte schon in wenigen Jahren das nach-
haltigere Geschéaftsmodell bieten werden. LNG sei eine Sackgasse.
[Q27]

Kritik: Ausbau ist liberdimensioniert

Deutschland wird selbst dann, wenn nicht alle geplanten Terminals
realisiert werden, aus dem Stand zum EU-Land mit den zweith6chsten
LNG-Importkapazitdten nach Spanien. Die folgende Abbildung zeigt
die GroBenverhaltnisse, wenn nur die 4 bereits bestellten FSRU sowie
2 Landterminals (Stade, Brunsbulittel) bereitstehen sollten. [Q34]

Die meisten Umweltverbande sehen zwar die Notwendigkeit, die Gas-
versorgung durch FSRU kurzfristig zu sichern, lehnen aber den Bau
von Landterminals ab. Ein Ausbau wie vom BMWK geplant wirde so-
gar Uberkapazitaten schaffen.

Das BMWK warnt hingegen, dass die geplanten Kapazitdten die russi-
schen Gasimporte von 45-46 bcm auch mittelfristig nicht vollstandig
ersetzen kénnen. Das BMWK wagt allerdings keine Prognose, welche
Gasmengen in den kommenden Jahren bendtigt werden. [Q99].

Moving Up
Germany could become one of the largest LNG import hubs in Europe

B LNG regasification Capacity
80 Billion Cubic Meters

Spain Germany* UK. France Turkey Italy

Source: GIIGNL, an international group of LNG importers
* Includes the four floating LNG terminals cited in Germany's energy security report and two onshore
projects in Brunsbuttel and Stade.

Quelle: [Q34]
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Diese Position wird jedoch in Frage gestellt. Die russischen Gasimpor-
te sind schon in der ersten Jahreshélfte 2022 stark gesunken. Zum
einen sank der Bedarf in Deutschland aufgrund der hohen Preise und
milder Wintertemperaturen. Teures LNG und KlimaschutzmmaBnahmen
werden die Gasnachfrage in Deutschland auch in den n&chsten Jah-
ren rasch senken. Damit sinkt auch der Importbedarf. [Q99]

Zusatzlich wurde russisches Gas durch hoéhere LNG-Importe Uber
Drittstaaten (v.a. Benelux) und héhere Pipelineimporte aus Norwegen
ersetzt. Statt 45 bcm wirden daher weniger als 30 bcm aus dem Os-
ten bendtigt. Das ist allerdings nur die deutsche Perspektive. Andere
Staaten kdnnten wegen der russischen Lieferausfélle einen hdheren
Bedarf an russischem Transitgas haben.

Die Kritik nimmt auch die fehlende konkrete Bedarfsplanung der Bun-
desregierung ins Visier, die Alternativen oder gegenlaufige Trends
nicht ausreichend berilicksichtige. [Q23]

Dazu gehért die voraussichtlich fallende Gasnachfrage in Deutsch-
land und in der EU insgesamt. Die Internationale Energieagentur (IEA)
erwartet 2022 einen Rickgang der globalen Gasnachfrage um 1%. In
Europa wird sie voraussichtlich sogar um 6% schrumpfen, vor allem
im Stromsektor, aber auch bei der Raumwarme aufgrund eines milden
Winters und hoher Preise. Auch sei ein schnellerer Ausbau erneuerba-
rer Energien mdglich. Die Potenziale zur Gaseinsparung werden kaum
genutzt. [Q58]

Bereits vorhandene LNG-Terminals in der EU und in UK kdnnten bes-

ser genutzt werden, auch fir die deutsche Gasversorgung:

+ UK ist bisher unzureichend an den Kontinent angeschlossen

« Spanien kann bisher nur geringe Mengen nach Norden senden

» Pipelines sind bisher einseitig auf den Ost-West-Flow orientiert
[Q39]

Auc gibt es gibt schon heute zahlreiche LNG-Neubauprojekte und
LNG-Ausbauprojekte. Die Importkapazitidten der EU werden also in
jedem Fall steigen. Bis 2023 werden zuséatzliche 28 bcm, bis 2029 so-
gar zusatzliche 59 bcm Regasifizierungskapazitadten dazukommen. Vor
allem die Projekte in Deutschlands Nachbarlandern Frankreich, Nie-
derlande und Polen werden zusétzliches LNG bereits liefern, bevor die
ersten Landterminals in Deutschland Uberhaupt starten kénnen. [Q50]

Annliche Ergebnisse liefert ein Uberblick von ICIS (vgl. Abb. néchste
Seite). Die aktuelle Regasifizierungskapazitdt Europas steht bei 215
bcm/a. In diesem Jahr kdnnten 17 bcm hinzukommen (inkl. FSRU
Wilhelmshaven). Bis 2024 wére ein Ausbau von 45 bcm/a méglich, so
die aktuellen Planungen. Bis 2028 waren es sogar 99 bcm/a. Der
Schwerpunkt des Ausbaus liegt in Nordwesteuropa (54 bcm/a) , also
Frankreich, Belgien, Niederlande sowie Deutschland. [Q19]
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Die NGO Global Energy Monitor, die sich auf die Erfassung fossiler
Projekte weltweit konzentriert, kommt in ihren Analysen zu dem Er-
gebnis, dass die EU bereits jetzt (ber mehr als ausreichende Import-
kapazitaten verfligt und dass dieser Uberschuss in den nichsten Jah-
ren auch ohne neue LNG-Terminals wachsen wird. [Q72]

Selbst wenn die gesamten russischen Gasexporte ausfallen sollten,
zeigen die Szenarien von |IEA, ENTSOG und EU demnach, dass die
bestehende Gasinfrastruktur langfristig ausreicht und durch den Aus-
bau der Erneuerbaren sowie die fallende Gasnachfrage nicht ausge-
lastet wird (vgl. Abb. ndchste Seite).

Die aktuellen Ausbaupléne der EU zielen auf eine zusétzliche Import-
kapazitét via Pipelines und LNG von 160,2 bcm/a (ohne Nord Stream
2). Die Kosten liegen bei 26,4 Mrd. Euro, davon 12,3 Mrd. Euro fir
LNG-Importterminals. Sie verteilen sich auf 4 Importterminals (Neubau
oder Ausbau), die bereits gebaut werden (4,3 bcm/a) und 26 geplante
Importterminals (102,7 bcm/a).

PLANNED EUROPEAN LNG PROJECTS

Country Type Terminal New/Expansion Status °’°’::'::::"’“" c:p;"d't‘ymd)
Belgium Onshore Zeebrugge Expansion 1 FID taken 1/1/2024 18
Belgium Onshore Zeebrugge Expansion 2 FID taken 1/1/2026 5
Croatia FSRU Krk Expansion Planned 10/1/2022 1
Cyprus FSRU Cyprus New Announced 7/1/2023 2
Estonia Onshore Paldiski New Planned 1/1/2025 7
Estonia FSRU Alexela’s Paldisk New Announced 10/1/2022 7
Finland Onshore Hamina LNG New FID taken 10/1/2022 1
Finland FSRU FSRU New Announced 1/1/2025 0
France FSRU Le Havre New Announced Not specified 6
Germany FSRU Wilhelmshaven New Announced 12/22/2022 28
Germany Onshore Wilhelmshaven New Announced 1/1/2025 23
Germany Onshore Brunsbuttel LNG New Announced 1/1/2025 23
Germany Onshore H?jgi!f;&efy New Announced 1/1/2026 36
Greece FSRU Elpedison LNG New Announced 1/1/2025 20
Greece FSRU Alexandroupolis New FID taken 1/1/2023 17
Greece FSRU Volos New Announced 10/1/2023 13
Greece FSRU Dioriga Gas New Announced 1/1/2023 Z
Ireland Onshore Shannon LNG New Announced Not specified 32
ltaly Onshore Adriatic LNG Expansion Announced Not specified 3
Lithuania FSRU Klaipeda LNG Expansion Announced Not specified 0
Latvia Onshore Skulte New Announced 10/1/2024 1
Netherlands FSRU Exmar New Announced 8/1/2022 1
Netherlands Onshore Gate terminal Expansion 1 FID taken 10/1/2024 1
Netherlands Onshore Gate terminal Expansion 2 FID taken 1/1/2025 1
Netherlands Onshore Gate terminal Expansion 3 FID taken 1/1/2026 1
Poland Onshore Swinoujscie Expansion FID taken 12/1/2023 6
Poland FSRU Gdansk New Announced 1/1/2028 17
United Kingdom Onshore Isle of Grain Expansion Announced 1/1/2025 14
Source: ICIS

Quelle: [Q19]
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Abb. EU-27 Gasimporte und Importkapazitat
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Quelle: [Q72]
Abb. Ausbaupléne Stand Februar 2022
Table 7. Planned EU LNG import terminals
Projects included on the fifth PCI list are marked by F (European Commission 2021).
Country Terminal name Capacity (bem/y) Cost (million €)
Construction
Cyprus Cyprus LNG Terminalf 0.8 312
Finland Hamina LNG Terminal 0.1 100
Poland Swinoujscie Polskie L NG Terminal Expansion 25 g
Poland Swinoujécie Polskie LNG Terminal Expansion 2 0.8 148
Construction Subtotal 43 987
Proposed
Belgium Zeebrugge LNG Terminal, 2024 Expansion 6.4 116
Belgium Zeebrugge | NG Terminal, 2026 Expansion 18 450
Croatia Krk LNG Terminal Phase 2 4.4 479
Denmark Erederikshavn LNG Terminal 0.1 13
Estonia Paldiski LNG Terminal 25 400
Finland R N i
France Fos Cavaou LNG Terminal Expansion 1 27 1,571
France Fos Cavaou LNG Terminal Expansion 2 5.4 1,006
France Montoir LNG Terminal Expansion 25 500
Germany Brunsbiittel LNG Terminal 8 450
Germany Stade LNG Terminal 12 1,000
Germany Wilhelmshaven FSRU Terminal 10 636
Greece Alexandroupolis LNG Terminal 6.1 290
Greece Dioriga FSRU Terminal 26 300
Ireland Pre ESRU Terminal 3.3
Ireland Shannon LNG Terminal Phase | 2.8 650
Ireland Shannon LNG Terminal Phase Il 2.1 388
Ireland Shannon LNG Terminal Phase Il 33 610
Latvia Skulte LNG Terminal 6.2 110
Malta Delimara Onshore LNG Terminal
Netherlands Gate LNG Terminal Expansion 15 21
Poland Polish Baltic Sea Coast Terminal f 6.1 620
Romania Constanta [NG Terminal 82 1,509
Spain Gran Canaria LNG Terminal 14 212
Spain Mugardos LNG Terminal Expansion 36 36
Proposed Subtotal 1027 11,322
Total 107.0 12,309
Quelle: [Q72]
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Die genannten Zahlen beriicksichtigen nur die Pléne bis zum Februar
2022. Seither haben Estland, Griechenland, Italien, die Niederlande
und vor allem Deutschland zusétzliche Projekte angekindigt. Der Um-
fang der Neubau- und Ausbauplane erhdhte sich vor allem in
Deutschland (vgl. Abb. unten).

In einem Kurzpaper vertritt auch das DIW die These, dass auf zuséatz-
liche LNG-Terminals an Land verzichtet werden kann. Einsparungen
sowie zusatzliche Importe aus anderen Landern seien dafir ausrei-
chend, so die Autoren. Die Argumente konzentrieren sich allerdings
auf die deutsche Situation und weniger auf die Rolle Deutschlands als
wichtiges Gastransitland [Q69, Q61].

Auch die Autoren einer mittelfristigen Energiemarktmodellierung von
Artelys halten mit Blick auf das Jahr 2025 zuséatzliche LNG-Terminals
nicht fir notwendig [Q68]. Die Gasnachfrage der EU werde 2025-2030
um 68 bcm fallen, so die Klimaziele der EU. Zudem gehére LNG zu
den teuersten Energietragern. Sie pladieren daher fir einen beschleu-
nigten Ausbau der erneuerbaren Energien, bieten in der Studie aller-
dings keine Ubergangslésung fir die Zeit bis 2025 an.

Die Stimmen, die eine Uberdimensionierung beflirchten, mehrten sich
in den letzten Monaten:

» ,Die durch Sorge um kurzfristige Versorgungssicherheit geplanten

Investitionen sind klar Uberdimensioniert, warnt Matthias Buck
vom Berliner Thinktank Agora Energiewende.

Abb. Geplanter Kapazitdtsausbau (Stand 16. Mai 2022)

Europe's LNG rush

Breakdown of announced boosts to LNG import terminal capacity, including expansions of operating terminals
Capacity (bcm/y)

Germany 58.8

Italy

Greece 18.2

Netherlands §i3

Spain 10

Latvia 6.2

UK

France 4.2
Estonia B 245
Croatia I 0.3

As of May 16, 2022, not all newly announced projects have confirmed their planned capacity volumes, including a proposed FSRU terminal in
Estonia with expected capacity of ~2.5 bcm/y.

Source: Global Energy Monitor + Created with Datawrapper

Quelle: [Q71]
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+ Es gebe einen regelrechten ,Hype“ um den Bau neuer Terminals,
sagt Ana Maria Jaller-Makarewicz von der amerikanischen Denkfa-
brik Institut fir Energiewirtschaft und Finanzanalyse: ,Alle wollen
nur noch bauen, bauen, bauen.”

« Okonom Georg Zachmann von der Briisseler Denkfabrik Bruegel
warnt vor dem sinkenden Gasbedarf in der EU: ,,Daher flirchte ich,
dass, wenn wir in funf Jahren 70 Milliarden Kubikmeter zusétzliche
Kapazitaten gebaut haben sollten, diese kaum mehr genutzt wur-
den.” [Q105]

Kritik: Klima- und Umweltfolgen

Die Deutsche Umwelthilfe (DUH) verweist auf die hohen CO2-Emis-
sionen, die indirekt durch die Gasimporte Uber die geplanten LNG-
Terminals entstehen werden. [Q51] Allein die 7 LNG-Projekte mit den
besten Realisierungschancen (4 FSRU, Terminal Stade, Terminal Wil-
helmshaven, Terminal Brunsbuttel) ermdglichen im Laufe ihrer Be-
triebszeit den Import einer Gasmenge, die bei der Verbrennung 2,13
Mrd. Tonnen CO2 verursachen.

Diese Menge wirde drei Viertel des gesamten deutschen CO2-Rest-
budgets aufzehren, das nach dem Pariser Klimaabkommen ab 2023
bei 2,87 Mrd.t CO2 liegen wird.

Die Berechnung geht dabei von folgenden Importmengen und Be-
triebszeiten aus:[Q51]

» FSRU ,Hbéegh Giant®, 7,5 bcm/a (Betrieb 2023-2032)

» FSRU ,Hbegh Esperanza®, 7,5 bcm/a (Betrieb 2023-2032)

« FSRU ,Transgas Force®, 7,5 bcm/a (Betrieb 2024-2033)

» FSRU , Transgas Power, 7,5 bcm/a (Betrieb 2024-2033)

» LNG-Terminal Brunsbdittel, 8 bcm/a (Betrieb 2026-2043)

» LNG-Terminal Wilhelmshaven, 20 bcm/a (Betrieb 2026-2043)
* LNG-Terminal Stade, 13 bcm/a (Betrieb 2026-2043)

Umweltfolgen
NGOs verweisen auch auf die mdglichen Umweltschaden durch den
Bau der LNG-Terminals in Deutschland [Q21, Q22]:

» Beim Bau der Terminals in Wilhelmshaven werden Stahlrohrpfahle in
den Meeresgrund gerammt. Die dabei entstehenden Schallemissio-
nen gefahrden die Gesundheit der Schweinswale in der Jade-Min-
dung und im Nationalpark Wattenmeer.

» Ein Unterwasser-Biotop kénnte durch die Bauarbeiten in Wilhelms-
haven teilweise zerstért werden.
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Kritik an den geanderten Verfahren im LNGG

LNG-Terminals bendétigen eine Genehmigung nach dem Bundes-Im-
missionsschutzgesetz (BImSchG). Das Verfahren dauert normalerwei-
se mehrere Jahre. Nach Paragraph 8a des BImSchG gibt es jedoch
die Méglichkeit, die Anlage schon vorab vorldufig zuzulassen, wenn
mit einer Genehmigung gerechnet werden kann und ein 6ffentliches
Interesse besteht. [Q100]

In einem Gutachten fiir die Deutsche Umwelthilfe hinterfragt die Auto-
rin Ziehm jedoch diese Rechtfertigung sowie zahlreiche Annahmen
und Verfahren im LNG-Beschleunigungsgesetz. Die wichtigsten Kritik-
punkte sind: [Q65]

1. Der unterstellte Eilbedarf, der die Begriindung fur die beschleunig-
ten Verfahren liefert, besteht demnach nur fir zwei FSRU, aber nicht
fur bis zu 18 Vorhaben an bis zu 6 Standorten. Nur die beiden FSRU
kénnen “zeitnah” in Betrieb gehen, so auch die Planungen des
BMWK. Die Landterminals werden im gunstigsten Fall schon aus
technischen Griinden erst in einigen Jahren den Betrieb aufnehmen
kénnen.

Ein Eilbedarf, der Vorgaben des Klima- und Umweltschutzes sowie
des Vergaberechts abkiirzt, kann also nicht begriindet werden.

2. Bei der “Eignungsfeststellung” sei geklart worden, dass die sechs
Standorte der LNG-Terminals ,von herausragender Eignung“ seien.
Das bezweifelt die Autorin:

» Die Fahrrine fur die Zufahrt nach Lubmin ist fir LNG-Tanker nicht
tief genug.

« Der Standort in Brunsbuittel befindet sich in einer komplexen stor-
fallrechtlichen Gemengelage mit atomaren Anlagen und Sonder-
mullverbrennungsanlagen.

« Der Standort Stade wurde in friiheren LNG-Infrastrukturanalysen
bereits ausgeschlossen, da er schwerwiegende nautische Probleme
aufweist (zu wenig Platz fur Wendemandéver).

3. Der LNG-Ausbauplan steht im Widerspruch zu den Klimazielen,
insbesondere Art. 20a GG, dem Klimaschutzgesetz und dem Klima-
Beschluss des Bundesverfassungsgerichts. Das nationale Restbudget
an Treibhausgasen darf also nicht schon bis 2030 weitgehend aufge-
zehrt sein.

Der Ausbau der Regasifizierungkapazitaten flr fossiles Erdgas auf bis

zu 70 bcm steht dazu offenbar im Widerspruch, denn:

» Die Klimabilanz ihres Betriebs wird nicht gepruft.

+ Die Vereinbarkeit mit den Vorgaben des Klimaschutzgesetzes wird
nicht belegt.
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» Klimaschonende Alternativen wie Erneuerbare Energien, Einsparpo-
tenziale, Energieeffizienz werden nicht gepruft.

» Die Betriebsgenehmigung der Terminals bis Ende 2043 wird hin-
sichtlich der Lock-in Effekte nicht thematisiert.

4. Ein Verzicht auf Umweltvertraglichkeitspriifungen fir die FSRU
sei nicht mit Europarecht vereinbar. Das sei nur fir Aushahmefalle und
einzelne Projekte zuldssig und auch nur dann, wenn die UVP sich
nachteilig auf den Zweck des Projekts auswirken. Das wird jedoch
nicht belegt.

5. Beim Thema Naturschutz wird die Eingriffsregelung faktisch abge-
schafft. Der zeitliche Rahmen fir Ersatz- und AusgleichsmaBnahmen
ist unklar, obwohl diese MaBnahmen die Vorhaben nicht verhindern
oder verzdgern kénnen.

6. Die Autorin kritisiert auch den faktischen Ausschluss der Zivilge-
sellschaft aus dem Genehmigungsverfahren. Relevante Unterlagen
werden nur wenige Tage zur Verfligung gestellt. Einwendungen kén-
nen nur bis eine Woche nach Ablauf der Auslegungsfrist erhoben wr-
den. Dadurch wird ein effektiver Rechtsschutz verhindert. [Q65]
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4. Sind deutsche Terminals
H2-Ready?

4.1 Worum geht es?

Die neue LNG-Infrastruktur an den deutschen Kiisten soll “H2-ready”
sein, also von vornherein so geplant werden, dass sie flr den Import
von Wasserstoff oder Wasserstoffderivaten geeignet ist.

Das betrifft nur die Landterminals und die landseitige Infrastruktur,
also v.a. die Pipelines Richtung Hinterland. Die schwimmenden LNG-
Terminals (FSRU) werden nur fir einen begrenzten Zeitraum gemietet
und anschlieBend an die Eigentimer zuriickgegeben.

4.2 Der Begriff: H2-ready

Das Attribut “H2-Ready” wird bisher nur fir Kraftwerke (bzw. Gastur-
binen), Pipelines oder Heizungen verwendet. Bei LNG-Terminals ist
noch immer unklar, was ,,H2-Readiness” eigentlich bedeuten soll.

Das ist nicht weiter verwunderlich, denn mit LH2 (Liquid H2), Ammo-
niak, LOHC oder Green LNG in allen Schattierungen gibt es sehr un-
terschiedliche technische Alternativen. Auch gibt es bisher keine nen-
nenswerten Praxiserfahrungen bei der Anpassung von LNG-Terminals.

Bei Kraftwerken ist man bereits einen Schritt weiter. Der TUV SUD hat
in Zusammenarbeit mit Siemens eine Richtlinie fir “H2-Readiness”
entworfen und bietet dafir eine Zertifizierung an. Nicht Uberraschend
hat Siemens Energy als erste Firma diese Zertifizierung fur seine Gas-
kraftwerke erhalten. [Q41, Q43]

Wichtig dabei ist, dass sich das “H2-Ready” nicht auf das Kraftwerk,
sondern auf eine Roadmap bezieht. Sie beschreibt lediglich, wie das
Kraftwerk fUr die Verbrennung von Wasserstoff (in reiner Form oder
beigemischt) angepasst werden kénnte.

Der Verband der europdischen Kraftwerksturbinenhersteller EUGINE
geht in eine dhnliche Richtung. Mit den “H2-Readiness“-Stufen A1 bis
C3 Kklassifizieren sie den Anteil der méoglichen H2-Beimischung (A-C)
und den Umfang der dafiir notwendigen Anpassungen (1-3). [Q42]

Diese Klassifizierung ist jedoch auf LNG-Terminals bzw. deren Anpas-
sung an Wasserstoffimporte nicht Ubertragbar. Vor allem spielt hier der
Anteil der H2-Beimischung keine Rolle, da es nicht sinnvoll ware,
LNG, LH2 und Ammoniak in einem Tank zu mischen.
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4.3 Anpassung der LNG-Terminals: Die technischen
Pfade

1. GroBe Umbauten an den deutschen LNG-Terminals kdnnten aus
klimapolitischer Sicht nur dann vermieden werden, wenn weiterhin
LNG importiert wird, dann allerdings “Griines LNG”. Das ist aus na-
heliegenden Grlinden die préferierte Variante der meisten Terminalbe-
treiber und zum Teil auch der Gaswirtschaft.

Dabei misste z.B. Methan (CH4) schon im Exportland griin produziert
werden (z.B. Biogas oder Methanisierung von Griinem Wasserstoff),
oder Methan wird nur als Carrier fir H2 verwendet. Der Kohlenstoff
wird dann im Importland wieder entfernt (Reforming), als CO2 in CCS-
Lagerstatten abtransportiert oder ins Exportland zurlickverschifft.

Die Kette ware also bei Grinem LNG: Griner Wasserstoff =& Methan
— LNG — Methan — H2; plus Ricktransport des CO2 bzw. Endlage-
rung des CO2 via CCS.

Der Einsatz dieser LNG-Variante scheint sich wegen der sehr hohen
Energieverluste und der aufwendigen Prozesstechnik bisher nicht
durchzusetzen. Doch das ist nur eine Momentaufnahme. Im Moment
gelten aus aussichtsreichere Varianten die folgenden Technikpfade:

» Flissiger Wasserstoff (Liquid Hydrogen, LH2)

¢ Griiner Ammoniak (Green Ammonia, NH3)

* Griines Methanol (Green Methanol, CH40)

* LOHC (Liquid Organic Hydrogen Carrier wie z.B. Methylcyclohexan,
C7H14, als Carrier fur H2)

Bei diesen vier Varianten miussen die LNG-Terminals allerdings mehr
oder weniger stark angepasst werden. So bendtigt z.B. flissiger Was-
serstoff eine Infrastruktur fiir wesentlich tiefere Temperaturen als LNG,
wahrend Ammoniak, LOHC oder Methanol weitaus geringere Tempe-
raturanforderungen als LNG stellen, aber daflir andere Anpassungen
erfordern.

Die LOHC-Variante benétigt z.B. einen zuséatzlichen Speicher fir das
dehydrierte LOHC, da der Carrier wieder zurlicktransportiert werden
muss.

Das deutsche TransHyDE-Projekt Campfire testet das Potential von
LOHC als Carrier fiir den Wasserstofftransport. Uber eine Pipeline ge-
langt dann Griiner Wasserstoff von einer Offshore-Anlage auf die Insel
Helgoland. Fir den weiteren Transport soll der Wasserstoff an organi-
sche Tragerflissigkeiten (LOHC) gebunden werden. Dadurch I&sst sich
Wasserstoff dhnlich transportieren wie z.B. Methanol und kann mit be-
reits bestehender Infrastruktur verschifft werden. Im Hamburger Hafen
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wird zusétzlich eine Dehydrieranlage gebaut, die den Wasserstoff wie-
der vom LOHC lost. [Q54]

Auch auf der Donau laufen erste Pilotprojekte fir LOHC-Wasserstoff-
transporte zwischen Osterreich und Bayern. Allerdings gibt es welt-
weit noch kein Projekte fUr einen internationalen oder interkontinenta-
len Seetransport mit dieser Technologie.

Ammoniak wiederum bendétigt, falls es nicht direkt verwendet werden
kann, einen Cracker, um es in Wasserstoff und Stickstoff aufzuspalten.

Generell haben diese Varianten unterschiedliche Anforderungen an die
Leistung der Bauteile (z.B. Dichte der Stoffe und Leistungsféahigkeit
der Pumpen) und an das Temperaturverhalten der Komponenten (sie-
he unten). Die Abbildung auf der nadchsten Seite zeigt die Haupt- und
Nebenvarianten der funf technischen Pfade.

4.4 Vergleich der Energieeffizienzen (Q5)

Die technischen Pfade haben nicht nur groBe verfahrenstechnische
Unterschiede. Auch die Energieeffizenz der Lieferketten fallt sehr un-
terschiedlich aus.

Ein Nachteil der Ammoniak-Variante ist z.B. der hohe Energieeinsatz,
der nétig wird, um Ammoniak wieder in Wasserstoff und Stickstoff zu
spalten. Das muss im Empfangerland geschehen, wo die Energiekos-
ten normalerweise eher hoch sind.

Der Vorteil von LOHC wiederum liegt zwar darin, dass H2 ohne Ab-
kihlung oder hohen Druck transportiert werden kann. LOHC hat &hn-
liche Eigenschaften wie andere Olprodukte, so dass die vorhandene
Infrastruktur fUr das Handling genutzt werden kann. Aber auch hier ist
ein hoher Energieeinsatz erforderlich, um beim Empfénger den Was-
serstoff aus dem Carrier herauszulésen und anschlieBend den Carrier
wieder zum Lieferanten zurlickzutransportieren.

Die nachste Abbildung zeigt die Energieffizienz einiger Varianten. Bei
Ammoniak und LOHC geht insgesamt mehr als ein Drittel der trans-
portierten Energiemenge bei den Konversionsschritten verloren.

Sowohl fir das Ammoniak-Cracking als auch fir die Dehydrierung der
LOHC sind hohe Temperaturen erforderlich. Bei LH2 geht zwar “nur”
ein Funftel der Energie verloren, aber daflr ist hier das technische
Handling wegen der extremen Temperaturanforderungen am schwie-
rigsten.
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Figure 1: The efficiency to convert hydrogen into a higher energy-dense state for overseas transport, and convert it back
to hydrogen gas. The conversion efficiencies are related to the HHV of hydrogen. [20], [21], [22], [23], [24], [25], [26]
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Abbildung 2: Schematische Darstellung der LHs Versorgungskette
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Abbildung 6: Schematische Darstellung der einfachen Versorgungskette fir blauen Wasserstoff*
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Abbildung 5: Schematische Darstellung der Ammoniak Versorgungskette
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Abbildung 9: Schematische Darstellung der ereuerbaren LNG Versorgungskette.
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Abbildung 4: Schematische Darstellung der Methanol Versorgungskette *
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Abbildung 8: Schematische Darstellung der Versorgungskette fir blauen Wasserstoff mit CCS durch den Lieferanten. ™
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4.5 Anpassung eines LNG-Terminals fiir LH2-Importe

Keine Erfahrung mit LH2 - Abschreibungen kaum zu vemeiden

Es gibt derzeit noch keine funktionierenden kommerziellen Lieferket-
ten fir LH2 per Tankschiff. Viele regulatorische und 6konomische Fra-
gen sind noch ungeldst. [Q2]

Die ersten Pilottransporte zwischen Australien und Japan mit dem re-
lativ kleinen Tanker Suiso Frontier, dem ersten LH2-Tanker der Welt,
verliefen nur teilweise erfolgreich. Ende Januar brach bei der Beladung
ein Feuer aus. Unuberwindliche technische Probleme zeigten sich je-
doch nicht. [Q3]

Der Forschungsbedarf bleibt dennoch erheblich, sowohl bei den
Schiffen als auch bei den Terminals, so die DVWG. Das deutsche For-
schungsprojekt “HySupply” soll die zahlreichen offenen Fragen des
LH2-Seetransports aus deutscher Sicht untersuchen. [Q44]

Kein Business-Modell

Die Konversion eines LNG-Terminals zu einem LH2-Importterminal ist
nur mit groBem Aufwand machbar. Ein realistisches Geschéaftsmodell
gibt es dafur nicht, so der belgische LNG-Terminalbetreiber Fluxys.
[Q37, Q50].

Normale LNG-Terminals kénnen deshalb nicht sinnvoll auf Wasserstoff
umgerUstet werden, so Experten von Bruegel. Viele mUssen daher in
einigen Jahren abgeschrieben werden, wenn die LNG-Importe nicht
mehr bendtigt werden. [Q105]

Technische Anpassungen [Q5]

Die wichtigsten technischen Unterschiede zwischen LNG und LH2

sind:

« die niedrigere Temperatur von LH2 (-253 Grad Celsius vs -163
Grad)

» die niedrigere Dichte von LH2

LH2 hat eine weitaus geringere Dichte als LNG. In einem Standard-
Tank von z.B. 57.000 Kubikmeter konnen daher 26.000 Tonnen LNG,
aber nur 4050 Tonnen LH2 gespeichert werden. Zwar ist der Heizwert
(ie Masseneinheit) von LH2 mehr als doppelt so hoch, aber das reicht
nicht aus, um den Dichtenachteil auszugleichen. In einem Tankbehal-
ter kann daher mit LNG eine 2,3fach héhere Energiemenge gespei-
chert werden als mit LH2.

Aufgrund der groBen stofflichen Unterschiede ist ein LNG-Importter-

minal auch technisch nicht fir den Import von LH2 geeignet. Umfang-
reiche Umbauten sind notwendig. Wichtige Komponenten kénnen
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nicht weiter verwendet werden und mussen ersetzt werden. Zusétzli-
che technische MaBnahmen zur Verbesserung der Betriebssicherheit
werden notwendig: [Q5]

a) Insbesondere die internen und externen Rohrleitungen kdnnen
nicht weiter verwendet werden, da sie in einem LNG-Terminal nicht
vakuumisoliert sind. Bei LH2 wirde sich flussiger, leicht entflammbarer
Sauerstoff an der duBeren Oberflache bilden.

b) Auch das Pumpensystem muss modifiziert werden (spezielle Indu-
cer), was jedoch grundsatzlich mdglich ware und kommerziell verflg-
bar ist.

c) Bei den BOG-Kompressoren (Boil-off Gas) stellen die Betriebs-
temperaturen von minus 250 Grad fir LH2 (statt -163 Grad bei LNG)
ein schwer Uberwindbares technisches Hindernis dar. Die Anbieter
sind noch dabei, kommerziell nutzbare BOG-Kompressoren auf den
Markt zu bringen, die fir sehr groBe Anlagen wie Importterminals ge-
eignet sind.

d) Bei den Vaporizern (Verdampfer) kénnte dhnlich wie bei LNG ein
Super-ORV Design zum Einsatz kommen, das Meerwasser/Flusswas-
ser als Warmequelle nutzt. Auch hier gibt es allerdings noch keine
kommerziell nutzbaren Angebote im industriellen MaBstab im Markt.

Davon abgesehen wére die Funktion und das Verfahren aber &hnlich
[Q57, Q63, Q38, Q48, Q47]. Die Vaporizer (Verdampfungsanlagen)
Uberfihren das tiefgekuhlte LNG oder LH2 in einem kontrollierten Pro-
zess in den gasférmigen Zustand. Zum Einsatz kommen haufig ORV
(Open Rack Vaporizer), also Warmetauscher, die durch Meerwasser
oder Flusswasser erwdrmt werden. Sie kommen in den meisten Re-
gasifizierungsterminals an der Kiiste zum Einsatz. Eine Alternative, vor
allem in FSRU, sind SCV (Submerged Combustion Vaporizer). Hier
wird das Wasser durch Gasbrenner erwdrmt und dann den Warme-
tauschern zugefihrt.

Bei der Verdampfung gibt es offene und geschlossene Kreisldufe:
Open Loop, Closed Loop oder Kombinationen davon. FSRU nutzen
haufig einen Closed Loop. Daflir verbrauchen sie 1-2% der LNG-
Mengen zur Wéarmeerzeugung, falls keine alternativen Warmequellen
vorhanden sind. Wasser/Glykol oder Propan dienen als Verdamp-
fungsmittel, das wiederverwendet wird (Integrated Fluid Vaporiser).

Landterminals verwenden haufig Open-Loop Systems in diversen Va-
rianten, wobei Meereswasser oder Flusswasser lber die Rdhren der
Warmetauscher geleitet wird. Das Wasser muss (chemisch) gereinigt
werden, um Biofouling zu verhindern. Die Warmetauscher wiederum
erwarmen das flissige LNG, das dadurch allmahlich verdampft.
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Idealerweise sollten Landterminals in der Nahe eines Kraftwerks oder
eines Industriebetriebs gebaut, um deren Abwérme zu nutzen bzw. um
Kalte zu liefern.

€) Der LNG-Tank muss flr den Einsatz mit LH2 mit groBem Aufwand
angepasst werden, v.a. das DAmmmaterial an der Innenwand. Nur der
Betonmantel des LNG-Tanks kann weiter genutzt werden. Ublicher
Nickel-Stahl kénnte spréde werden. Stattdessen misste spezieller
rostfreier Stahl (z.B. 304L/316L) fir LH2 verwendet werden, der aller-
dings heutzutage auch bei einigen LNG-Terminals zum Einsatz
kommt.

Die DAmmung eines LH2-Tanks musste etwa 10fach besser sein als
die Dammung eines LNG-Tanks, um die Boil-Off Rate (Abdampfrate)
auf dasselbe Niveau zu bringen (Q49). Ein LNG-Tank mittlerer GréBe
verliert 0,2% seines Volumens pro Tag durch Verdampfung. Bei H2
waren es bei gleicher Isolierung 5% pro Tag. [Q49]

Entweder misste also innerhalb des LNG-Tanks ein zusatzlicher va-
kuumisolierter LH2-Tank gebaut werden, was hohe Kosten verursacht.
Die andere Option waren Membrane Insulation Panels in Verbindung
mit einem Recondenser fiir den BOG Flow. Das ware weniger teuer,
verringert jedoch die Flexibilitdt des Send-Out Volumens, wenn z.B. zu
bestimmten Zeiten nur geringe H2-Mengen eingespeist werden sollen.

Vorteil von LH2: H6here Exergie

Die extrem niedrige Temperatur von LH2 kdnnte allerdings energetisch
genutzt werden. Die nutzbare thermische Exergie ist so hoch, dass die
Energiebilanz des LH2-Terminals prinzipiell dadurch sogar positiv
werden kénnte. Im Moment gibt es daflr jedoch noch keine Praxis-
beispiele.

4.6 Anpassung eines LNG-Terminals fiir Ammoniak-Im-
porte

Die Konversion eines LNG-Terminals zu einem Ammoniak-Importter-
minal wére ebenfalls aufwendig, aber deutlich leichter und billiger als
bei einem LH2-Terminal.

Die folgende Tabelle (ndchste Seite) zeigt die Unterschiede zwischen
Ammoniak und LNG. Der Heizwert von Ammoniak ist deutlich geringer
als bei LNG, dafiir sind die Temperaturanforderungen moderater. Die
Dichte wiederum ist héher.
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Table 1. Properties of LNG and Anhydrous Ammonia

Probart Anhydrous Ammonia
perty Ammonia versus LNG

Higher cooling media
temperature

Less liquid storage volume
caused by heavier liquid,
higher pressure drop,

Boiling point at 1 atm (°F)

i 3
Density (Ib/ft3) 26.4 421 higher load on pipe
support, structure and
foundations
Heat of vaporization (Btu/Ib) 220 598 Lower vaporization:(boll-

off gas) rate
Heating value (Btu/Ib) 23,709 9,551 Lower flare radiation

°F - degrees Fahrenheit
atm - atmospheric pressure
Ib/ft® - pounds per cubic foot
Btu/Ib - British thermal units per pound

Quelle: [Q4]

Die Anpassungskosten liegen nach Branchenschatzungen um die
15% eines Neubaus, allerdings ohne Ammoniak-Cracker. [Q37] Exper-
ten des Fraunhofer ISI schatzen die Mehrkosten auf 6-12%. [Q99]

AuBerdem gehen etwa 15-30% der Ausgangsenergie bei der Um-
wandlung von Ammoniak in Wasserstoff in den Crackern verloren.
Unklar bleibt, ob dies technisch problemlos machbar ist, denn es gibt
bisher keine groBtechnischen Erfahrungen.[Q107]

Notwendige Investitionen flir eine Anpassung von LNG-Terminals an
den Ammoniakimport sind insbesondere: [Q4, Q37]

* Die LNG-Pumpen im Tank und in der Peripherie missen weitge-
hend ersetzt werden, um sie an die héheren Temperaturen und
stoffliche Unterschiede (v.a. héhere Dichte) anzupassen.

» Anpassungen beim Tank wéren notwendig, falls fir Ammoniak un-
geeignete Stahlsorten verwendet wurden.

* Anpassungen beim BOG-System (Boil-off Gas) waren wegen der
héheren Boil-Off Temperatur von Ammoniak und der héheren Ent-
halpie (Verdampfungswarme) unumgénglich. Ein effizienter Betrieb
wére z.B. mit einer Anpassung bei Zahl und GroBe der BOG-Kom-
pressoren maoglich.

» Der Bau eines Ammoniak-Crackers wird notwendig, falls H2 und
nicht NH3 eingesetzt werden soll. Zwar kénnte Ammoniak auch di-
rekt verwendet werden, aber der Bedarf in Deutschland ist begrenzt
und bei der Verstromung gibt es kaum Erfahrung. Erste gréBere Pi-
lotprojekte laufen hierzu in Japan.
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* Im Moment werden in Deutschland etwa 30 TWh Erdgas fir die
Ammoniaksynthese eingesetzt. Es kdnnte also nur ein geringer An-
teil der in den geplanten LNG-Terminals umsetzbaren Ammoniak-
Mengen direkt stofflich genutzt werden. [Q50]

* Kontrollsysteme und Sensoren: Umfangreiche Anpassungen und
neue Komponenten sind hier notwendig, z.B. bei Kontrollventilen,
Sicherheitsventilen oder Sensoren aller Art, die auf Kohlenwasser-
stoffe und nicht auf Ammoniak kalibriert sind. Da Ammoniak toxisch
ist, muss auch die Leak Detection angepasst werden.

Kosten fiir den Umbau eines LNG-Terminals fiir Ammoniak-
importe (Q4)

Die folgende Tabelle zeigt in der zweiten Spalte die CAPEX-Anteile der
Komponenten eines LNG-Importterminals und in den folgenden bei-
den Spalten die prozentualen Umbaukosten.

Insgesamt erfordert ein Umbau, so Black & Veatch Analysen, 11-20
Prozent der urspriinglichen LNG-Terminalkosten. Bei LNG-Terminal-
kosten von urspringlich z.B. 1,0 Mrd. Euro kostet der Umbau zum
Ammoniak-Importterminal also 110-200 Mio. Euro. [Q4]

Falls nicht Ammoniak, sondern Wasserstoff zum Einsatz kommen soll,
mussten noch die erheblichen Investitionskosten und operativen Kos-
ten flr einen Ammoniak-Cracker addiert werden.

Table 2. CAPEX Breakdown™*

Full containment,
63-percent capacity

Storage tank 45to 50 3 1.0to 1.5

Based on two
x 50-percent
compressors as
current design. A new
BOG system 10to 15 5to8 5.0t0 8.0 compressor package
is required. The total
CAPEX impact is the
new compressor
CAPEX.

As the pumps need to
be replaced, the total

LP/HP pump 3to5 1to3 1.0t0 3.0 CAPEX impact is the
new pumps CAPEX.

Including pipe support

Piping 5to 10 40 2.0t0 4.0 and flare stack piping

arrangement

Including control
Instrument and 3t05 70 20t035 valveg, flre &g:?\s
control system sensor, inline devices,
etc.

Total 11.0 to 20.0

* Based on LNG Facility CAPEX.

Quelle: [Q4]
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Ammoniak schon beim Bau der LNG-Terminals mitdenken

Gunstiger wére es, wenn bereits beim Bau des LNG-Terminals der ge-
plante Einsatz von Ammoniak mitgedacht wird. Tankbehé&lter und
BOG-Kompressoren kénnten dann entsprechend ausgewahlt werden.

Die folgende Tabelle zeigt, dass die Mehrkosten dadurch auf
6,5%-11,5% der Terminal-Capex fallen, also in etwa die Halfte der
Kosten, die bei einer nachtréglichen Umrlstung entstehen.

Table 7. CAPEX and Pre-Investment Breakdown

LNG Import | Pre-Investment Total CAPEX
Storage tank 45 to 50 2.0to 2.5 Full containment

Based on three x 33-percent compressors
BOG system 10to 15 30to 40 3.0t06.0 instead of two x 50-percent

HP/Low-pressure 3to5 0 0 The pumps need to be replaced
pump (no pre-investment)
Piping 5t0 10 10 0.5t01.0 inclidingipipeisuppactane
flare stack piping arrangement
Instrument and Jtod 50 1.0t02.0 Including control valves, fire & gas sensor,

control system
Total 6.5t0 11.5

in-line devices, etc.

The pre-investment cost impact will vary based on the capacity of the facility.

Quelle: [Q4]
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5. Klima- und Umweltschaden
durch LNG-Lieferketten

Erdgas riickt ins Zentrum der Klimapolitik

Es ist nur noch eine Frage der Zeit, bis Erdgas aus klimapolitischer Sicht
zum wichtigsten fossilen Energietrager wird. In den kommenden Jahren
wird eine Stagnation beim globalen Olverbrauch und ein Riickgang bei der
Kohleverstromung erwartet. Nur der Erdgasverbrauch wéchst weiter, un-
terstitzt vom steilen Anstieg der LNG-Lieferungen.

Die Nutzung von Erdgas hat weitreichende Klimafolgen. Bei der Verbren-
nung von 1 kg Erdgas (ca. 1,4 Kubikmeter) in der Zentralheizung oder im
Gaskraftwerk entstehen 2,7 kg CO2. Die Vorkettenemissionen sind darin
noch nicht enthalten. Im deutschen Strommix sieht das UBA den CO2-
Emissionsfaktor von Erdgas beim Brennstoffeinsatz bei 201g CO2 je Kilo-
wattstunde Warme; beim Stromverbrauch sind es 399g CO2 je kWh
Strom. [Q17]

Dle Lieferkette (Q17)

Schon bevor LNG als Erdgas die Verbraucher erreicht, sind jedoch in der
Lieferkette bereits erhebliche Emissionen entstanden:

* Erdgas wird bei der Férderung abgefackelt (Flaring)

+ Methan entweicht bei der Erdgasférderung geplant (Venting)

+ Methan entweicht ungeplant (Leckagen, unvollstandige Verbrennung)

+ Der Energieaufwand bei der Férderung und beim Inlandstransport von
Erdgas

* Der Energieaufwand bei der Verfllissigung von Erdgas zu LNG

* Der Energieaufwand beim Transport von LNG per LNG-Tanker

* Der Energieaufwand bei der Regasifizierung des LNG

+ Energieaufwand und Methanemisssionen bei der Verteilung von Erdgas
im Leitungsnetz

* Energieaufwand und Methanemissionen bei den Verbrauchsstellen selbst

Methanemissionen

Die Internationale Energieagentur hat im Oktober 2021 einen Bericht zum
Thema Methanemissionen veroffentlicht und mit Stand Februar 2022 teil-
weise aktualisiert [Q17, Q75, Q67].

Demnach wurden im Jahr 2020 knapp 120 Mio. Tonnen Methan durch die
Bereitstellung und den Verbrauch von Ol, Gas und Kohle frei. Die drei fos-
silen Branchen, also auch Erdgas, tragen jeweils etwa ein Drittel dazu bei.
Die Methanemissionen der fossilen Energietrager entsprechen der Klima-
wirkung einer jahrlichen CO2-Menge von 3,6 Gt bzw. 9,6 Gt, je nach Zeit-
horizont (GWP 20 bzw. GWP100).
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RegelmaBig kénnen z.B. entlang algerischer Gaspipelines und Gasanlagen
groBe Methanwolken erfasst werden. Ein Leck im Mai 2022 emittierte 118
Tonnen Methan pro Stunde. Acht dieser Lecks wirden dieselbe Klimabe-
lastung (CO2e) erzeugen wie ganz Deutschland (GWP20 mit Faktor 87).
Kleinere Lecks emittieren Methan nicht selten Uber Jahrzehnte hinweg,
ohne jemals abgedichtet zu werden. [Q89]

Eine aktuelle Studie des Rocky Mountain Institute (RMI) kam zu dem Er-
gebnis, dass Russland, Turkmenistan und die USA (Texas) die OI- und Gas-
felder mit den héchsten Methanemissionen betreiben [Q90]. Das RMI
schétzt, dass die amerikanische Umweltbehérde EPA die Methanemissio-
nen der Gasbranche in den USA um mindestens den Faktor 2 unterschétzt.

Sowohl Algerien als auch die USA stellen Gas fur wichtige LNG-Routen
nach Europa zur Verfligung. Dasselbe galt bis vor kurzem fiir Russland. Der
LNG-Import ist also direkt und indirekt fiir groBe und nach wie vor unzurei-
chend erfasste Klimaschaden verantwortlich.

Abb. Methanwolken tiber amerikanischen Ol- und Gasfeldern 2021 (RMI)

Quelle: [Q90]
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Klimaemissionen der Lieferketten - Stand der For-
schung

a) IEA Tracker: Erdgasimporte der EU

Die Emissionen der Ergas-Lieferketten fiir die EU sind unterschiedlich
hoch. Zumeist verursachen die Upstream-Methanemissionen bei der
Férderung und der Energieeinsatz fur die Férderung/Aufbereitung von
Erdgas die gréBten Klimaschaden.[Q17]

Eine durchschnittliche Vorkette erzeugt laut IEA-Tracker ca. 60g
CO2e/ kWh (GWP 100 von 30). Legt man ein GWP100 mit Faktor 36
zugrunde, sind es etwa 70g. Damit zeigen die Lieferketten der EU im
globalen Vergleich durchschnittliche Werte. In besonders klimaschad-
lichen Ketten spielen auch die LNG-Emissionen (gelb) eine groBe Rolle
(vgl. Abb. unten)

b) Umweltbundesamt - Studienergebnisse

Eine aktuelle UBA-Studie kommt zu dem zusammenfassenden Ergeb-
nis, dass die Erdgasimporte aus Norwegen und den Niederlanden die
niedrigsten THG-Emissionen in der Vorkette aufweisen (vgl. Abb.
nachste Seite). [Q77]

Minimising indirect emissions is critical to the environmental case for natural gas in
the European Union
Indirect GHG emission intensity from the production, processing, and transport of gas consumed in the European
Union, 2018
250
§ = Downstream methane
g‘ m Upstream methane
8 200 LNG
o
R = Pipeline
150 Vented CO,
mEnergy
100
50
(0] .
300 350 400 450
bem
Note: boe = barrel of oil equivalent. One tonne of methane is assumed to be equal to 30 tonnes of CO,-equivalent (the 100-year global warming potential).
Quelle: [Q76]

EnergyComment 54



;ﬁEnergyComment

Strategies in Transition

Die THG-Emissionen von russischem Erdgas sind wegen der groBen
Transportdistanz deutlich hdher. Das gilt noch starker fir LNG-Importe
aus den USA und Nigeria, die im Vergleich mit Abstand an der Spitze
stehen.

c) Emissionen von LNG-Lieferketten in den USA

Eine Metastudie sieht die Vorkettenemissionen von Erdgas, das mit
LNG-Tankern geliefert wird, bei umgerechnet 58-148 gCO2e/kWh. Der
Durchschnitt liegt bei 83 gCO2/kWh. Die Betrachtung der Vorkette
endet hier im Zielhafen. [Q78]

Die Methanverluste liegen je nach LNG-Kette bei 0,2% bis 4,0%. Der
Durchschnitt liegt bei 0,9%. Die Autoren merken an, dass die Zahl be-
lastbarer, detaillierter Analysen gering ist und die tatsé&chlichen Emis-
sionswerte vermutlich hdher liegen.

Die Verflissigung/Abkihlung von Erdgases zu LNG (Liquefaction) ist
der Wertschépfungsschritt mit dem héchsten Energieverbrauch. Daflr
werden 8-14% der bereitgestellten Erdgasmengen verbraucht.

d) Fallstudie Rotterdam

Wie féllt ein Vergleich zwischen Pipelinegas, LNG-Importen und Kohle
aus? Das staatliche US-Forschungsinstitut NETL hat dafir die Emis-
sionen fir die Destination Rotterdam untersucht, einschlieBlich der
Verbrennung im Gaskraftwerk. Die Auswahl der Lieferstréme ist auch
flr die deutsche Perspektive relevant und reprasentativ. [Q79]

Abbildung 11: THG-Emissionsfaktoren LNG-Vorkette, je Lieferland und Erdgasverbrauchsmix
Deutschland 2018

LNG aus USA

LNG aus Katar 15,8

LNG aus Nigeria 20,6
0,7
Erdgasverbrauchsmix “ 7,1
0 4 8 12 16 20 24
THG-Emissionen der Erdgasvorkette inkl. fremd. Hilfsenergie [g CO,-Aq./MJ (Heizwert)]
¥ Férderung und Aufbereitung ™ Transport (Pipeline) ™ Reinigung und Verflussigung
® Transport (LNG-Tanker) W Regasifizierung ® (bertragung and Speicherung

Quelle: Eigene Berechnungen Sphera Solutions GmbH

Quelle: [Q77]
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Bei einer langfristigen Bewertung (GWP100, Faktor 36) kommt LNG
aus Algerien auf ahnlich hohe Gesamtemissionen wie russisches Pipe-
linegas mit ca. 700g CO2e/kWh. Amerikanisches LNG liegt nur leicht
darunter mit 636g CO2e/kWh. Dabei entfallt auf die Verbrennung im
Gaskraftwerk der groBte Anteil.

Bei einer kurzfristigen Bewertung (GWP20) liegen LNG aus Algerien
und russisches Pipelinegas fast genauso hoch wie Steinkohle. US-
LNG hat hier die beste Bilanz, weist aber mit 719g ebenfalls eine sehr
hohe Klimabelastung auf.

Allein auf die LNG-Kette (Liquefaction, Tanker, Regasifizierung) entfal-
len bei einem LNG-Transport aus den USA 90g CO2e/kWh im 20-Jah-
re-Horizont bzw. 70g CO2e/kWh im 100-Jahre-Horizont.

Exhibit 6-3. Speciated Life Cycle GHG Emissions of Natural Gas Power — U.S. LNG to Rotterdam Scenario

mCO, mCHs; mN,O mSFs

Natural Gas Extraction

Natural Gas Gathering & Boosting
Natural Gas Processing

Domestic Pipeline Transport
Liquefaction

Ocean Transport

LNG Regasification

Power Plant Operations

Electricity T&D
Total
0 200 400 600 800 1000
Greenhouse Gas Emissions AR5 100-yr GWP
(kg CO,e/MWh)

Quelle: Q79

APPENDIX A: LIFE CYCLE RESULTS

Exhibit A-1. Life Cycle GHG Emissions for Natural Gas and Coal Power in Europe (IPCC AR5 GWP) (kg CO2e/MWh)

100-yr GWP 20-yr GWP
New Orleans Oran, Yamal, New Orleans Oran, Yamal,
Life Cycle Process to Algeria to Russia to E:::i:: :T to Algeria to Russia to E:::i:::r
Rotterdam, Rotterdam, Rotterdam, Coal Rotterdam, Rotterdam, Rotterdam, Coal
Netherlands Netherlands Netherlands Netherlands  Netherlands = Netherlands
Natural Gas/Coal Extraction 21 66 61 9 31 145 134 14
Natural Gas Gathering & Boosting 49 48 45 o] 72 74 69 0
Natural Gas Processing 18 18 17 0 25 25 23 0
Domestic Pipeline Transport 61 61 166 0 83 84 373 0
Liquefaction 38 39 0 0 53 39 0 0
Tanker/Rail Transport 28 40 0 11 32 75 0 11
LNG Regasification 4 4 0 0 5; 5 0 0
Power Plant Operations 416 416 416 1,063 416 416 416 1,063
Electricity T&D 2 2 2 2 1 1 1 i §
Total (Expected) 636 694 705 1,085 719 865 1,016 1,090
Low 615 644 668 969 701 811 941 973
High 709 750 778 1,408 825 982 1,183 1,602
Quelle: Q79
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e) RMI-Studie 2022

Eine Studie des amerikanischen Think Tank RMI kommt zu dem Er-
gebnis, dass der Gastransport nach Deutschland durch russische
Pipelines das Klima dreifach stérker belastet als LNG aus den USA
oder LNG aus Qatar. [Q33]

Trotzdem sind auch die US-Werte hoch. Die Menge von 209kgCQO2e/
boe Erdgas sind umgerechnet auf den Heizwert 123 gCO2e/kWh flr
die Produktion von Erdgas und den LNG-Transport von US-Gas von
der Forderstelle bis zum Zielhafen.

Bei russischem Pipelinegas nach Deutschland sind es 246 gCO2e/
kWh. Es entstehen hier also héhere Emissionen durch die Bereitstel-
lung des Gases als durch die Verbrennung (201g).

Where gas comes from affects its emissions

Breakdown of GHG emissions produced by supply chain segment (in kg of CO2 per
barrel of oil equivalent)

@ Upstream production @ Pipeline Liquefied natural gas
Russia [ 343

us 98

Qatar  J&9)

Source: RMI ENERGYMONITOR

Quelle: [Q33]

Russian gas also produces more methane
Methane in supply chain (CO2e per barrel of oil equivalent)

@ Methane Non-methane GHG

Russia 2L

us

Qatar % 96

Source: RMI ENERGYMONITOR

Quelle: [Q33]
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f) WoodMackenzie

Die hohen Werte der oben erwahnten Studien sind jedoch nicht un-
umestritten. Das Beratungshaus WoodMackenzie kommt auf niedrigere
Emissionswerte (vgl. Abb. unten).

Sie sehen die Gesamtemissionen fur LNG-Erdgas von den USA bis
Nordwesteuropa bei 16,2 gCO2/MJ, also umgerechnet 58 gCO2e/
kWh Erdgas. Russisches Pipelinegas und russisches LNG schneiden
hier deutlich besser ab als in der erwdhnten Studie des RMI. [Q40]

g) OIES 2022 (Q70)

Eine aktuelle Auswertung des OIES vergleicht ebenfalls die Emissio-
nen verschiedener Lieferketten. Sie betonen dabei, wie unterschied-
lich die Bilanz russischer Pipelinelieferungen ausfallen kann. Die Emis-
sionsprofile von Nordstream 1 und Yamal-Europe unterscheiden sich
stark. Dasselbe gilt fir amerikanische LNG-Exporte, wenn man Gas
aus dem Anadarko Basin z.B. mit dem Marcellus Shale vergleicht.

Im Jahr 2018 wurden die amerikanischen LNG-Exporte aus dem Sa-
bine Pass LNG-Terminal (Cheniere Energy) in einer Einzelstudie unter-
sucht.

In der Lieferkette von der amerikanischen Foérderstelle bis zum LNG-
Zielhafen in China entstanden damnach 1,18 tCO2e/tLNG (GWP100)
bzw. 1,64 tCO2e/tLNG (GWP20). Der Wert von 1,64 tCO2e/tLNG ent-
spricht 117 gCO2e/kWh (Umrechnung: 1 kg LNG = 13,98 kWh).

Carbon Intensity of U.S. LNG vs Russian Supply

¥ Upstream

M Pipeline ™ Liquefaction M Shipping/Regas
20 gC02e/MJ

U.S. LNG (Gulf Coast) 15

@ 75
| 11
| 47
29

Russian LNG (Arctic) U.S. LNG (Gulf Coast) Russian Pipe (From West

Siberia)

Source: Wood Mackenzie Ltd.
Note: Well to Tank Comparison. Delivery of gas to NW Europe.

Quelle: [Q40]
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h) LNG-Tankertransport: Zahlen aus der Praxis

Eine aktuelle Studie von Paul Balcombe u.a. [Q82] untersuchte in die-
sem Jahr erstmals vor Ort die Klimaemissionen eines LNG-Tankers auf
seiner Fahrt von den USA nach Belgien und zurlick. Der groBe LNG-
Tanker war auf dem neuesten Stand der Technik. Insofern bleibt die
Analyse auch fiir die kommenden Jahre interessant.

Die Resultate waren in zweierlei Hinsicht Uberraschend. Die CO2-
Emissionen waren niedriger als erwartet. Daflir sorgten neue, effiziente
Antriebe. Auch stellten weder das BOG (Boil-off Gas), also die Ver-
dampfung der LNG-Ladung, noch Lecks in den Tanks ein nennens-
wertes Problem dar.

Moderne Tankisolierungen verhindern inzwischen den Ladungsverlust
durch Verdampfungen (Boil-off Gas). Zusammen mit effizientieren An-
triebssystemen ermdglicht das heute einen flexibleren LNG-Handel,
der Uber weite Entfernungen gehen kann. Viele moderne LNG-Tanker
verwenden Dual-Fuel Antriebe (v.a. XDF), die nur wenig Diesel ver-
wenden (Pilot Fuel) und ansonsten Methan verwenden. [Q80]

Dafir wéren jedoch die Methanemissionen im Schiffsantrieb weit-
aus hoher als erwartet. Sie entstanden ganz Uberwiegend bei den
Gasmotoren. Der Methanschlupf (Anteil des unverbrannten Methans
am Methandurchsatz des Motors) lag hier durchschnittlich bei 3,8%,
in einem Motor waren es sogar 16%. Die Methanemissionen waren
vor allem dann hoch, wenn die Maschinen nicht mit Volllast liefen. Bei
Volllast halbieren sich die Methanemissionen.

Abb. Verteilung der THG-Emissionen wéhrend des LNG-Tankertransports

3,500 100%
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Figure 1. GHG emissions from different voyage segments, split by the emission source, using a GWP100 of 36. “Other CO,” includes CO, emissions
from the GCU and from the auxiliary boiler.

Quelle: [Q82]
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Wahrend der Rundreise (USA-Belgien-USA) emittierte der Tanker 4600
Tonnen CO2 und 68,1 Tonnen Methan. Das entspricht insgesamt ei-
nem Klimaschaden von 7050 t CO2e (100-Jahre-Perspektive, GW-
P100 mit Faktor 36) bzw. 10.500 t CO2e (20-Jahre-Perspektive, GW-
P20 mit Faktor 87). Je Kilogramm LNG-Ladung sind das 156g CO2e
bzw. 11,1 g CO2e je kWh (Hu) der LNG-Lieferung (GWP20). Da Erdgas
bei der Verbrennung ca. 200g CO2 erzeugt, erhdht ein moderner
LNG-Tankertransport die Klimaschaden von Erdgas also um etwa
5,5 Prozent.

Die zusétzlichen Klimaschaden durch die Verflissigung bzw. Regasifi-
zierung von Erdgas in den Héfen sind hier noch nicht enthalten. Die
Zahl bezieht sich lediglich auf den Tankertransport im engeren Sinn.

Vergleich mit anderen Studien

Bisherige Studien (Roman-White, NETL, think-step) kamen bei GW-
P100 Uberwiegend auf &hnliche Gesamtemissionen, aber geringere
Methananteile, so die Studie. Bei GWP20 Ubertreffen die Werte der
aktuellen Studie die bisherigen Ergebnissen um 20-47%, da in diesem
kiirzeren Zeitraum die hohen Methananteile pragend sind. Die Roman-
White Studie [vgl. hierzu Q70] kam bei einer Untersuchung des Me-
thanschlupfs auf 2,3%; Balcombe u.a. in dieser Studie auf 3,8%. Die
Studie von thinkstep flihrte nur einen minimalen Methananteil auf,
ohne das jedoch naher zu begriinden.

i) “Carbon-Neutral LNG”?

Die LNG-Branche bietet mittlerweile “Carbon-Neutral LNG” an, um
der klimapolitischen Kritik entgegenzutreten. Das sollte jedoch nicht

Abb. THG-Emissionen von LNG-Tankertransporten in verschiedenen Studien

GHG emissions (kg COz2eq./ t LNG)
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Figure 4. Comparison of GHG emissions from LNG shipping with other studies, expressed in kg COq;,/t LNG delivered, using both GWP100 and
GWP20 climate metrics for methane. Source: refs 7 17, and 18.

Quelle: [Q82]
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mit ,,Grinem LNG*“ verwechselt werden, das aus Biogas oder Griinem
Wasserstoff hergestellt werden kdnnte.

Bei ,,Carbon-Neutral LNG“ handelt es sich um normales, aus fossilem
Erdgas hergestelltes LNG, das Uber oftmals intransparente Offset-
MaBnahmen oder (geplante) CCS-Projekte das Etikett der CO2-Neu-
tralitat anstrebt. [Q59, Q70]

Besonders die CCS-Projekte der Gaswirtschaft stehen in der Kritik, da
sie lediglich die CO2-Emissionen bei der Verflissigung von LNG neu-
tralisieren kénnen, die ca. 10% der Gesamtemissionen einer LNG-Lie-
ferkette vom Foérderloch bis zum Zielhafen ausmachen. Selbst die
Machbarkeit dieses Teilschritts ist unklar, wie das bislang erfolglose
CCS-Projekt von Chevron im Gorgon LNG Terminal zeigt. [Q72, Q87]

Zusatzliche Umweltschaden durch LNG-Exporttermi-
nals

USA - Cheniere droht Washington

Die vier Grof3terminals an der amerikanischen Golfkiiste emittieren je-
des Jahr 10 Mio.t CO2. [Q88] Aber das ist nicht die einzige Belastung.
Auch die Schadstoffbelastung ist enorm [Q91].

Das grof3e Terminal von Cheniere Energy in Corpus Christi (US-Golf-
kiste) hat die Grenzwerte seit Betriebsstart im Jahr 2018 bereits in
mehreren Hundert Fallen tberschritten. Das gilt fur Ruf3, CO und VOC
(Fliichtige Organische Verbindungen). Hinzu kommen massive Belas-
tigungen der Anwohner durch Abfackelungen, Hitzewellen und glei-
Rendes Licht.

Das Terminal gilt mittlerweile als Hauptverursacher fUr die schlechte
Luftqualitat in der Region. Statt Verst6Be zu ahnden, hat die zusténdi-
ge Behoérde (Texas Commission on Environmental Quality) mehrfach
die erlaubten Schadstoffmengen erhéht. Von 293 VerstoBen, die im
Jahr 2020 festgestellt wurden, wurden nur 19 weiter verfolgt. In kei-
nem einzigen Fall kam es zu GeldbuBen oder anderen Sanktionen.
[Q91]

Im Juli 2022 forderte Cheniere Energy von Washington sogar eine
vollstdndige Ausnahmeregelung fur seine Emissionen karzinogener
Stoffe. Andernfalls, so drohte das Management, misste die Firma ihre
Exportterminals flr einen langeren Zeitraum stilllegen und damit die
Versorgung Europas mit LNG geféhrden. [Q113]

Australisches LNG - RWE und Uniper gefdhrden Meeresre-
gion
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Die westaustralische Umweltbehérde will dem LNG-Projekt NWS
(North-West Shelf) des australischen Ol- und Gaskonzerns Woodside
eine Produktionserlaubnis Uber 50 Jahre gewédhren. Die LNG-Anlage
in Karratha verflissigt bereits seit 30 Jahren Gas aus den umliegenden
Feldern, die jedoch allmahlich erschépft sind. Nun sollen weiter ent-
fernt liegende Felder fir weitere 50 Jahre, also mindestens bis zum
Jahr 2070 (!) die groBe LNG-Anlage mit ihren 16,9 Mio.t LNG pro Jahr
am Laufen halten. [Q92]

RWE Supply & Trading GmbH (Tochtergesellschaft von RWE) sowie
Woodside Energy Trading Singapore (Tochtergesellschaft des australi-
schen Energiekonzerns Woodside) verinbarten, dass Woodside ab
dem Jahr 2025 RWE jahrlich 0,84 Mio.t LNG bereitstellt. Die Vereinba-
rung soll sieben Jahre lang laufen. Woodside und RWE arbeiten schon
seit langerem im LNG-Handel zusammen.[Q6] Auch die deutsche
Uniper ist an dem Woodside-Projekt beteiligt und will von dort LNG
beziehen.[Q114]

Das neue Erdgas soll aus dem Offshorefeld Scarborough geférdert
werden. Es liegt vor der Westklste Australiens. Das Gas wird an-
schlieBend im Pluto LNG Terminal verflissigt. Nach Train 1 soll dort
nun Train 2 gebaut werden. Das erste LNG aus Train 2 soll 2026 ver-
schickt werden. Das Terminal hat dann eine Kapazitat von 9 Mtpa.
[Q18]

Die Erdgasbohrungen, der Aufbau der Gasinfrastruktur und der damit
verbundene Schiffsverkehr stellen eine erhebliche Belastung fiir Flo-
ra und Fauna in der Region dar. Hinzu kommen mdgliche Unfélle,
etwa Schiffskollisionen oder Blowouts, die zu einer Verschmutzung
der Meeresregionen mit groBen Mengen an Schiffsdiesel oder Kon-
densaten flihren kénnten. Die Projekte stoBen daher auf erheblichen
lokalen und Uberregionalen Widerstand. [Q114]
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Anhang

Bestehende und geplante LNG-Exportterminals weltweit [Q80]

Appendix 1: Table of Global Liquefaction Plants
Reference Market Liquefaction Infrastructure Liquefaction Owners Liquefaction
Number Plant Train Start Year Capacity Technology
(MTPA)
1 Libya Marsa El Brega 1970 3.20 LNOC AP-SMR
LNG T1-4!
2 Brunei Brunei LNG T1-T2 1972 2.88 Shell*; Brunei Government; Mitsubishi ~ AP-C3MR
Corp
2 Brunei Brunei LNG T3-T4 1973 2.88 Shell*; Brunei Government; Mitsubishi ~ AP-C3MR
Corp
2 Brunei Brunei LNG T5 1974 1.44 Shell*; Brunei Government; Mitsubishi ~ AP-C3MR
Corp
3 UAE ADGAS LNG T1-2 1977 2.60 ADNOC LNG* (0%); Abu Dhabi NOC; AP-C3MR
Mitsui; BP; TotalEnergies;
4 Algeria Arzew GL1Z 1978 7.90 Sonatrach* AP-C3MR
T1-T6
4 Algeria Arzew GL2Z 1981 8.40 Sonatrach* AP-C3MR
T1-T6
s Indonesia Bontang LNG 1983 5.60 Pertamina*; PT VICO Indonesia; Total AP-C3MR
TC-TD
6 Malaysia MLNG Satu T1-T3 1983 8.40 Petronas*; Mitsubishi Corp; Sarawak AP-C3MR
State
5 Indonesia Bontang LNGTE 1989 2.80 Pertamina*; PT VICO Indonesia; Total ~ AP-C3MR
74 Australia North West Shelf 1989 5.00 Woodside*; BHP; BP; Chevron; Shell; AP-C3MR
LNG T1-T2 Mitsubishi Corp; Mitsui
7 Australia North West Shelf 1992 2.50 Woodside*; BHP; BP; Chevron; Shell; AP-C3MR
LNGT3 Mitsubishi Corp; Mitsui
5 Indonesia Bontang LNGTF 1993 2.80 Pertamina*; PT VICO Indonesia; Total AP-C3MR
3 UAE ADGAS LNG T3 1994 3.20 ADNOC LNG* (0%); Abu Dhabi NOC; AP-C3MR
Mitsui; BP; Total
6 Malaysia MLNG Dua T4-T5 1995 6.40 Petronas*; Mitsubishi Corp; Sarawak AP-C3MR
State
6 Malaysia MLNG Dua T6 1995 3.20 Petronas*; Mitsubishi Corp; Sarawak AP-C3MR
State
8 Qatar Qatargas 1 T1 1996 3.20 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exxon- AP-C3MR
Mobil; TotalEnergies; Marubeni; Mitsui
5 Indonesia Bontang LNGTG 1997 2.80 Pertamina*; PT VICO Indonesia; Total AP-C3MR
8 Qatar Qatargas 1 T2 1997 3.20 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exxon- AP-C3MR
Mobil; TotalEnergies; Marubeni; Mitsui
8 Qatar Qatargas 1 T3 1998 3.20 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exxon- AP-C3MR
Mobil; TotalEnergies; Marubeni; Mitsui
5 Indonesia Bontang LNGTH 1999 2.95 Pertamina*; PT VICO Indonesia; Total ~ AP-C3MR
8 Qatar Rasgas 1 T1 1999 3.30 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exx- AP-C3MR
onMobil; ITOCHU; Korea Gas; Sojitz;
Sumitomo; Samsung; Hyundai; SK
Energy; LG International; Daesung;
Hanwha Energy
9 Trinidad and  Atlantic LNG T1 1999 3.00 Atlantic LNG* (0%); Shell; BP; China Cono-
Tobago Investment Corporation; NGC coPhillips
Optimized
Cascade
10 Nigeria NLNG T1-T2 1999 6.60 NNPC (Nigeria)*; Shell; TotalEnergies; AP-C3MR
Eni
8 Qatar Rasgas 1 T2 2000 3.30 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exx- AP-C3MR
onMobil; ITOCHU; Korea Gas; Sojitz;
Sumitomo; Samsung; Hyundai; SK
Energy; LG International; Daesung;
Hanwha Energy
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Reference Market Liquefaction Infrastructure  Liquefaction Owners Liquefaction

Number Plant Train Start Year Capacity Technology
(MTPA)

11 Oman Oman LNGT1-T2 2000 7.10 Oman LNG* (0%); Omani Government; AP-C3MR
Shell; TotalEnergies; Korea LNG; Mit-
subishi Corp; Mitsui; Partex (Gulbenki-
an Foundation); ITOCHU

9 Trinidad and  Atlantic LNG T2 2002 3.30 Atlantic LNG* (0%); Shell; BP Cono-
Tobago coPhillips
Optimized
Cascade
10 Nigeria NLNG T3 2002 3.30 NNPC (Nigeria)*; Shell; TotalEnergies; ~ AP-C3MR
Eni
6 Malaysia MLNG Tiga T7-T8 2003 7.70 Petronas*; Sarawak State; JX Nippon AP-C3MR
Oil and Gas; Mitsubishi Corp
9 Trinidad and ~ AtlanticLNGT3 2003 3.30 Atlantic LNG*; Shell; BP Cono-
Tobago coPhillips
Optimized
Cascade
7 Australia North West Shelf 2004 4.60 Woodside*; BHP; BP; Chevron; Shell; AP-C3MR
LNG T4 Mitsubishi Corp; Mitsui
8 Qatar Rasgas 2 T3 2004 4,70 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exxon- AP-C3MR/
Mobil SplitMR
8 Qatar Rasgas 2 T4 2005 4,70 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exxon- AP-C3MR/
Mobil SplitMR
9 Trinidad and ~ Atlantic LNGT4 2005 5.20 Atlantic LNG* (0%); Shell; BP; NGC Cono-
Tobago coPhillips
Optimized
Cascade
10 Nigeria NLNG T4 2005 410 NNPC (Nigeria)*; Shell; TotalEnergies; ~ AP-C3MR
Eni
12 Egypt Damietta LNGT1 2005 5.00 Union Fenosa*; Eni; EGPC (Egypt) AP-C3MR/
SplitMR
13 Egypt Egyptian LNG 2005 7.20 Shell*; Petronas; EGPC (Egypt); EGAS;  Cono-
(Idku) T1-T2 Total coPhillips
Optimized
Cascade
10 Nigeria NLNG T5 2006 410 NNPC (Nigeria)*; Shell; TotalEnergies; ~ AP-C3MR
Eni
1 Oman Oman LNG T3 2006 3.30 Oman LNG* (0%); Omani Government; AP-C3MR
(Qalhat) Shell; Mitsubishi Corp; Eni; Gas Natural

SDG; ITOCHU; Osaka Gas; TotalEn-
ergies; Korea LNG; Mitsui; Partex
(Gulbenkian Foundation)

14 Australia Darwin LNG T1 2006 3.70 Santos*; Inpex; Eni; Tokyo Electric; Cono-
Tokyo Gas coPhillips
Optimized
Cascade
8 Qatar Rasgas 2 TS 2007 4.70 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exxon- AP-C3MR/
Mobil SplitMR
10 Nigeria NLNG T6 2007 4.10 NNPC (Nigeria)*; Shell; TotalEnergies;  AP-C3MR
Eni
15 Equatorial EGLNGT1 2007 3.70 Marathon Qil*; Sonagas G.E.; Mitsui; Cono-
Guinea Marubeni coPhillips
Optimized
Cascade
16 Norway Hammerfest LNG 2007 4.20 Equinor*; Petoro; TotalEnergies; Nep-  Linde MFC
T tune Energy; Wintershall Dea
7 Australia North West Shelf 2008 4,60 Woodside*; BHP; BP; Chevron; Shell; AP-C3MR
LNG TS5 Mitsubishi Corp; Mitsui
8 Qatar Qatargas 2 T4-T5 2009 15.60 Qatargas* (0%); QatarEnergy; AP-X
ExxonMobil; Total
8 Qatar Rasgas 3 T6-T7 2009 15.60 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Exxon- AP-X
Mobil
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Reference Market Liquefaction Infrastructure  Liquefaction Owners Liquefaction
Number Plant Train Start Year Capacity Technology
(MTPA)
17 Russia Sakhalin2 T1-T2 2009 9.60 Sakhalin Energy Investment Company* Shell DMR
(0%); Gazprom; Shell; Mitsui; Mitsubi-
shi Corp
18 Indonesia Tangguh LNGT1 2009 3.80 BP*; CNOOC; JOGMEC; Mitsubishi AP-C3MR/
Corp; Inpex; JX Nippon Oil and Gas; SplitMR
Sojitz; Sumitomo; Mitsui
19 Yemen Yemen LNG 2009 6.70 Total*; Yemen Gas Company; Hunt Oil; AP-C3MR/
-T2 Korea Gas; SK Energy; Hyundai; Social ~ SplitMR
Security and Pensions (GASSP)
8 Qatar Qatargas 3T6 2010 7.80 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Cono- AP-X
coPhillips; Mitsui
18 Indonesia Tangguh LNGT2 2010 3.80 BP*; CNOOC; JOGMEC; Mitsubishi AP-C3MR/
Corp; Inpex; JX Nippon Oil and Gas; SplitMR
Sojitz; Sumitomo; Mitsui
20 Peru Peru LNGT1 2010 4.45 Hunt Oil*; Repsol; SK Energy; Marubeni  AP-C3MR/
SplitMR
8 Qatar Qatargas 4 T7 2011 7.80 Qatargas* (0%); QatarEnergy; Shell AP-X
21 Australia Pluto LNG T1 2012 4.90 Woodside*; Kansai Electric; Tokyo Gas  Shell
Propane Pre-
cooled Mixed
Refrigerant
4 Algeria Skikda GL1K T1 2013 4.50 Sonatrach* AP-C3MR/
(rebuild) SplitMR
22 Angola Angola LNG T1 2013 5.20 Angola LNG* (0%); Chevron; Sonangol;  Cono-
BP; Eni; Total coPhillips
Optimized
Cascade
4 Algeria Arzew GL3Z (Gas- 2014 4,70 Sonatrach* AP-C3MR/
si Touil) T SplitMR
23 Papua New PNG LNG T1-T2 2014 6.90 ExxonMobil*; Oil Search; PNG Gov- AP-C3MR
Guinea ernment; Santos; JX Nippon Oil and
Gas; Mineral Resources Development;
Marubeni
24 Indonesia Donggi-Senoro 2015 2.00 Donggi-Senoro LNG (DSLNG)* (0%); AP-C3MR
LNGT1 Mitsubishi Corp; Pertamina; Korea Gas;
MedcoEnergi
25 Australia GLNGT1 2015 3.90 Santos*; Petronas; TotalEnergies; Cono-
Korea Gas coPhillips
Optimized
Cascade
26 Australia Queensland Cur- 2015 8.50 Shell*; CNOOC Cono-
tis LNG T1-T2 coPhillips
Optimized
Cascade
25 Australia GLNG T2 2016 3.90 Santos*; Petronas; TotalEnergies; Cono-
Korea Gas coPhillips
Optimized
Cascade
27 Australia Australia Pacific 2016 9.00 Origin Energy*; ConocoPhillips; Sino- ~ Cono-
LNG T1-T2 pec Group coPhillips
Optimized
Cascade
28 Australia Gorgon LNG 2016 10.40 Chevron*; ExxonMobil; Shell; Osaka AP-C3MR/
T1-T2 Gas; Tokyo Gas; Chubu Electric SplitMR
29 United States Sabine Pass 2016 10.00 Cheniere Energy* Cono-
T1-T2 coPhillips
Optimized
Cascade
6 Malaysia MLNG T9 2017 3.60 Petronas*; JX Nippon Oil and Gas; AP-C3MR/
Sarawak State SplitMR
' Yemen LNG has not exported since 2015 due to an ongoing civil war.
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Reference Market Liquefaction Infrastructure Liquefaction Owners Liquefaction
Number Plant Train Start Year Capacity Technology
(MTPA)
28 Australia GorgonLNGT3 2017 5.20 Chevron*; ExxonMobil; Shell; Osaka AP-C3MR/
Gas; Tokyo Gas; Chubu Electric SplitMR
29 United States  Sabine Pass 2017 10.00 Cheniere Energy* Cono-
T3-T4 coPhillips
Optimized
Cascade
30 Malaysia Petronas FLNG 2017 1.20 Petronas* AP-N
Satu
31 Australia Wheatstone LNG 2017 4.45 Chevron*; Kuwait Petroleum Corp Cono-
119) (KPC); Woodside; JOGMEC; Mitsubishi coPhillips
Corp; Kyushu Electric; Nippon Yusen; Optimized
Chubu Electric; Tokyo Electric Cascade
32 Russia Yamal LNG T1 2017 5.50 Yamal LNG* (0%), Novatek; CNPC; AP-C3MR
TotalEnergies; Silk Road Fund
31 Australia Wheatstone LNG 2018 4.45 Chevron*; Kuwait Petroleum Corp Cono-
T2 (KPC); Woodside; JOGMEC; Mitsubishi coPhillips
Corp; Kyushu Electric; Nippon Yusen; Optimized
Chubu Electric; Tokyo Electric Cascade
32 Russia Yamal LNG T2 2018 5.50 Yamal LNG* (0%), Novatek; CNPC; AP-C3MR
TotalEnergies; Silk Road Fund
33 Cameroon Cameroon FLNG 2018 2.40 Golar* Black and Ve-
atch PRICO
34 United States Cove PointLNG 2018 5.25 Dominion Cove Point LNG LP* AP-C3MR
™
29 United States  Sabine Pass T5 2019 5.00 Cheniere Energy* Cono-
coPhillips
Optimized
Cascade
32 Russia Yamal LNG T3 2019 5.50 Yamal LNG* (0%), Novatek; CNPC; AP-C3MR
TotalEnergies; Silk Road Fund
35 Australia Ichthys LNG 2019 8.90 Inpex*; TotalEnergies; CPC ; Tokyo AP-C3MR/
T1-T2 Gas; Kansai Electric; Osaka Gas; Chubu  SplitMR
Electric; Toho Gas
36 Argentina Tango FLNG 2019 0.50 Exmar* Black and Ve-
atch PRICO
37 United States  Corpus Christi T1 2019 4,50 Cheniere Energy* Cono-
coPhillips
Optimized
Cascade
38 United States Cameron LNGT1 2019 4.00 Cameron LNG* (0%); Sempra; Mitsui; ~ AP-C3MR/
TotalEnergies; Mitsubishi Corp; Nippon ~ SplitMR
Yusen Kabushiki Kaisha
37 United States Corpus Christi T2 2019 4.50 Cheniere Energy* Cono-
coPhillips
Optimized
Cascade
39 United States Freeport LNGT1 2019 5.10 Freeport LNG*; Zachry Hastings; Osaka AP-C3MR
Gas; Dow Chemical Company; Global
Infrastructure Partners
40 Australia Prelude FLNG 2019 3.60 Shell* Shell DMR
41 Russia Vysotsk LNG T1 2019 0.66 Novatek*, Gazprombank Air Liquide
Smartfin
42 United States Elba Island T1-T3 2019 0.75 Southern LNG* (0%); Kinder Morgan; Shell MMLS
EIG Partners
39 United States  Freeport LNG 2020 10.20 Freeport LNG*; Zachry Hastings; Osaka AP-C3MR
T2-T3 Gas; Dow Chemical Company; Global
Infrastructure Partners
38 United States CameronT2-T3 2020 8.00 Cameron LNG* (0%); Sempra; Mitsui; ~ AP-C3MR/
TotalEnergies; Mitsubishi Corp; Nippon  SplitMR
Yusen Kabushiki Kaisha
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Reference  Market Liquefaction Infrastructure  Liquefaction Owners Liquefaction
Number Plant Train Start Year Capacity Technology
(MTPA)
42 United States Elba Island T4- 2020 1.75 Southern LNG* (0%); Kinder Morgan; Shell MMLS
T10 EIG Partners
43 Malaysia Petronas FLNG 2021 1.50 Petronas* AP-N
Dua
37 United States Corpus Christi T3 2021 4.50 Cheniere Energy* Cono-
coPhillips
Optimized
Cascade
32 Russia Yamal LNG T4 2021 0.90 Yamal LNG* (0%), Novatek; CNPC; Novatek Arc-
TotalEnergies; Silk Road Fund tic Cascade
29 United States Sabine Pass T6 2022 5.00 Cheniere Energy* Cono-
coPhillips
Optimized
Cascade
44 United States Calcasieu Pass 2022 7.51 Venture Global LNG* BHGE SMR
LNG (T1-T12)
Appendix 2: Table of Liquefaction Plants Sanctioned or Under Construction
Reference Market Liquefaction Infrastructure  Liquefaction Owners Liquefaction
Number Plant Train Start Year Capacity Technology
(MTPA)
44 United States Calcasieu Pass 2022 3.76 Venture Global LNG* BHGE SMR
LNG (T13 -T18)
45 Russia Portovaya LNG 2021 1.50 Gazprom* Linde LIM-
T1-T2 um3
18 Indonesia Tangguh LNG T3 2022 3.80 BP*; CNOOC; JOGMEC; Mitsubishi AP-C3MR/
Corp; Inpex; JX Nippon Oil and Gas; SplitMR
Sojitz; Sumitomo; Mitsui
46 Mozambique Coral-Sul FLNG 2022 3.40 Eni*; ExxonMobil; CNPC; ENH (Mozam- AP-DMR
bique); Galp Energia SA; Korea Gas
47 Russia ArcticLNG 2 T1 2022 6.60 Novatek*; CNOOC; CNPC; TotalEner- Linde MFC4
gies; JOGMEC; Mitsui
48 Mauritania Tortue/Ahmeyim 2023 2.50 BP*; Kosmos Energy; Petrosen; Société Black and Ve-
FLNGT1 Mauritanienne des Hydrocarbures atch PRICO
47 Russia Arctic LNG 2 T2 2024 6.60 Novatek*; CNOOC; CNPC; TotalEner- Linde MFC4
gies; JOGMEC; Mitsui
49 Mexico Energia Costa 2024 3.25 Sempra* AP-C3MR
Azul T1
10 Nigeria NLNG T7 2024 8.00 NNPC (Nigeria)*; Shell; TotalEnergies; ~ AP-C3MR
Eni
50 United States Golden Pass LNG 2024 10.40 Golden Pass Products*; QatarEnergy; AP-C3MR/
T1-T2 ExxonMobil SplitMR
51 Canada LNG Canada 2025 14,00 Shell*; Petronas; Mitsubishi Corp; Shell DMR
T1-T2 PetroChina; Korea Gas
52 Mozambique Mozambique 2025 12.88 Total*; Mitsui; ONGC (India); ENH AP-C3MR
LNG (Area 1) (Mozambique); Bharat Petroleum Corp
T1-T2 (BPCL); PTTEP (Thailand); Oil India
50 United States  Golden Pass LNG 2025 5.20 Golden Pass Products*; QatarEnergy;  AP-C3MR/
T3 ExxonMobil SplitMR
47 Russia ArcticLNG 2 T3 2026 6.60 Novatek*; CNOOC; CNPC; TotalEner- Linde MFC4
gies; JOGMEC; Mitsui
8 Qatar QatarGas North 2025 32.00 Qatargas* (0%); QatarEnergy AP-X
Field East Expan-
sion (T1-4)
53 Russia Ust Luga LNG 2025 13.00 Gazprom* (90%); RusGazDobycha Linde MFC2
T1-T2 (10%)
21 Australia Pluto LNG T2 2026 5.00 Woodside* (51%); Global Infrastruc- Shell
(Expansion) ture Partners (GIP) (49%) Propane Pre-
cooled Mixed
Refrigerant

Quelle: [Q80] (IGU)
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LNG-Exportterminals und LNG-Tankerrouten

Figure 4.12: Global Liquefaction Plants, April 2022
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Note: Numbers in parentheses behind project names refer to Appendix 1: Table of Global Liquefaction Plants.
Source: Rystad Energy

Figure 5.12: Major LNG Shipping Routes, 2021
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