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1 Einleitung

In der vorliegenden Arbeit wird in Form einer Systemanalyse untersucht, inwiefern eine
Kombination der drei Bereiche energetische Biomassenutzung, Kraft-Wärme-Kopplung
(KWK) und CO2-Sequestrierung (CCS – Carbon Capture and Storage) grundsätzlich
möglich und sinnvoll ist. Unter dem Begriff CO2-Sequestrierung wird in dieser Arbeit die
Prozesskette aus CO2-Abscheidung, CO2-Transport und CO2-Speicherung verstanden.
Während die Nutzung von Biomasse in Heizkraftwerken bereits gängige Praxis darstellt,
befindet sich die CO2-Sequestrierung (auf Basis fossiler Energieträger) im Forschungs-
und Entwicklungsstadium. Eine Kombination von CCS mit Biomasse ist bislang wenig,
eine Kombination mit Heizkraftwerken gar nicht untersucht worden. Die beiden Techniken
der energetischen Biomassenutzung und der KWK stellen in den Planungen der deutschen
Bundesregierung feste Größen im Energiesystem der Zukunft dar: Nach dem Leitszenario
des Bundesumweltministeriums soll die Stromerzeugung aus Biomasse bis 2020 gegenüber
2008 nahezu verdoppelt werden. Gleichzeitig soll die in KWK erzeugte Wärme verdreifacht
werden [vgl. Nitsch und Wenzel, 2009, S. 10]1. Parallel dazu soll die CCS-Technologie
bis 2030 in der Hälfte aller deutschen Kohlekraftwerke eingesetzt werden [vgl. Krassuki
et al., 2009, S. 17]. Auch die Kombination aus Biomasse und CCS stellt für die deutsche
Bundespolitik eine perspektivisch denkbare Option dar [vgl. Bundestag, 2008b, S. 4].
Darüber hinaus werden der CCS-Technologie zukünftig sehr gute Exportchancen für die
deutsche Wirtschaft eingeräumt [vgl. Bundesregierung, 2010, S. 20]. Die Kombination
von Biomasse-Heizkraftwerken mit CCS bietet über die CO2-Neutralität hinaus die
interessante Möglichkeit, als zukünftiges Klimaschutzinstrument aus der Atmosphäre
aktiv CO2 zu entnehmen. Deshalb wird im Energiekonzept der deutschen Bundesregierung
gefordert, dass bis zum Jahr 2020 ein Speicherprojekt für industrielle bzw. biogene CO2-
Emissionen errichtet werden soll sowie die Nutzung von CO2 als Rohstoff (z. B. in Form
von Methan oder in Algenreaktoren) untersucht werden soll [vgl. Bundesregierung, 2010,
S. 20].
Im Folgenden wird zunächst der wissenschaftliche Hintergrund dieser Arbeit vorge-

stellt. Anschließend wird die Hypothese der Dissertation formuliert, die durch mehrere

1Um die Lesbarkeit zu erhöhen, wird bei mehrfacher Zitierung einer Literaturquelle innerhalb eines
Absatzes die Quellenangabe im Anschluss an die letzte Bezugnahme aufgeführt.
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1 Einleitung

Fragestellungen näher beschrieben wird, bevor die Methodik der Arbeit erläutert wird.

1.1 Wissenschaftlicher Hintergrund

Im folgenden Kapitel 1.1.1 wird zunächst die globale klimapolitische Ausgangslage
dargestellt. Anschließend wird im Kapitel 1.1.2 die Notwendigkeit für negative CO2-Emis-
sionen durch die CO2-Sequestrierung auf Basis biogener Brennstoffe (Bio-CCS) in der
Zukunft erläutert und der bisherige Forschungsstand im Bereich Bio-CCS aufgezeigt (vgl.
Kapitel 1.1.3).

1.1.1 Klimapolitische Ausgangslage

Seit dem Beginn der industriellen Revolution im 18. Jahrhundert ist die Menge der Treib-
hausgase in der Atmosphäre markant gestiegen. Die heutige Treibhausgaskonzentration
liegt weit über allen Werten, die in den vergangenen Jahrtausenden aufgetreten sind (vgl.
Abbildung 1.1). Zu den Treibhausgasen zählen vor allem Kohlenstoffdioxid (CO2), Methan
(CH4) und Lachgas (N2O). CO2 ist dabei das mengenmäßig häufigste und wichtigste
Treibhausgas, da es über den größten Strahlungsantrieb verfügt. Die Höhe des Strah-
lungsantriebs in W/m2 gibt an, wie stark die Erwärmung der Erdatmosphäre tendenziell
begünstigt wird. Während die Bandbreite in den vergangenen 650 000 Jahren bis ca. 1850
in einem Bereich von 180 ppm bis 280 ppm gelegen hat, betrug die CO2-Konzentration im
Jahr 2005 ca. 380 ppm. Zwischen 1995 und 2005 hat die CO2-Konzentration um 1,9 ppm
pro Jahr weiter zugenommen [vgl. Best et al., 2007, S. 2].
Parallel zur Steigerung der Treibhausgaskonzentration in der Atmosphäre hat sich

eine Erwärmung des Klimasystems ergeben. Es besteht ein breiter wissenschaftlicher
Konsens, dass die beobachteten Klimaveränderungen durch die anthropogen verursachte
Zunahme der Treibhausgaskonzentration in der Atmosphäre eingeleitet worden sind. Diese
Veränderungen äußern sich bislang vor allem in einer Erhöhung der mittleren globalen
Temperatur (Anstieg um ca. 0,8 °C seit 1850) und des mittleren globalen Meeresspiegels
(jährlicher Anstieg um 1,8mm seit 1961 bzw. um 3,1mm seit 1993) [vgl. Solomon et al.,
2007, S. 50, S. 58].

Bei der Betrachtung des globalen Kohlenstoffkreislaufs wird deutlich, welche Mengen
an Kohlenstoff in den einzelnen Bereichen (z. B. Ozeane, Atmosphäre, Boden) gespeichert
sind und welcher Austausch zwischen ihnen stattfindet (vgl. Abbildung 1.2). Der Kohlen-
stoffgehalt der noch eingelagerten fossilen Brennstoffe wird mit 4000Gt beziffert. Dies
entspricht mehr als dem fünffachen des derzeitigen Kohlenstoffgehalts der Atmosphäre. Es
ist zu erkennen, dass der Ozean derzeit als starke Kohlenstoff-Senke fungiert (2Gt/a) und
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Abbildung 1.1: Atmosphärische Konzentration von Treibhausgasen in den letzten 10 000
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1 Einleitung

auch die Vegetation trotz anthropogener Abforstung und Landnutzungsänderung effektiv
Kohlenstoff aufnimmt (0,2Gt/a). Ein zusätzlicher Kohlenstoffeintrag aus dem Bereich der
fossilen Energiewandlung in Höhe von 5,5Gt/a führt jedoch dazu, dass sich eine Netto-
Einlagerung an Kohlenstoff in die Atmosphäre in Höhe von 3,3Gt/a ergibt. Dieser Wert
fällt vergleichsweise niedrig aus, da die Kohlenstoffmenge aus fossiler Energiewandlung
mit 5,5Gt/a in Abbildung 1.2 im Vergleich zum 4. Sachstandsbericht des Weltklimarats
(7,2Gt/a) deutlich geringer angegeben wird [vgl. Best et al., 2007, S. 2]. Aus diesen
Zahlen könnte abgeleitet werden, dass der Atmosphäre für eine ausgeglichene CO2-Bilanz
maximal 2,2Gt/a an Kohlenstoff (knapp 8Gt/a an CO2) zugeführt werden dürften. In
Quéré et al. [vgl. 2007, S. 1735] wird jedoch dargestellt, dass die CO2-Aufnahmefähigkeit
in den südlichen Teilen der Weltmeere bereits in den vergangenen drei Dekaden einen
rückläufigen Trend aufweist, so dass die CO2-Senkenfunktion des Ozeans nicht beliebig
ausgeweitet werden kann. Um die Versauerung der Ozeane durch die CO2-Einlagerung
nicht weiter zu beschleunigen, definiert der Stern-Review als langfristiges Emissionsziel
für CO2-Äquivalente 5Gt/a, was eine Reduktion der CO2-Emissionen um 80% gegenüber
dem heutigen Niveau bedeutet [vgl. Stern, 2006, S. 12].

Abbildung 1.2: Globaler Kohlenstoffkreislauf [Price und Smith, 2008, S. 4]
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1.1.2 Notwendigkeit für Bio-CCS

In Abhängigkeit vom zukünftigen CO2-Stabilisierungsniveau können sich globale Tem-
peraturanstiege zwischen ca. 0 °C und 6 °C gegenüber dem vorindustriellen Tempera-
turniveau ergeben (vgl. Abbildung 1.3). Die negativen Folgen eines Temperaturanstiegs
reichen von einer erhöhten Überflutungsgefahr (durch das Abschmelzen von Gletschern
und den Anstieg des Meeresspiegels) über eine Verkürzung der Vegetationszeit und
daraus folgenden Ernteausfällen bis zu einem drohenden Aussterben von bis zu 30%
aller heute existierenden Tier- und Pflanzenarten auf der Erde [vgl. Best et al., 2007,
S. 31]. Starke Temperaturanstiege erhöhen das Risiko von irreversiblen Folgen, wie die
abrupte Freisetzung großer Methanmengen aus dem Ozean oder die Änderung von Mee-
resströmungen. Um diese hohen Temperaturänderungen zu vermeiden, müssen geringe
CO2-Stabilisierungskonzentrationen (350 ppm bis 440 ppm) angestrebt werden, was dem
2-Grad-Ziel der Europäischen Union entspricht [vgl. Europäische Kommission, 2005, S. 5].
Ein Temperaturanstieg von 1,5 °C bis 2,0 °C ist auch auf der 17. UN-Klimakonferenz in
Durban erneut als gemeinsames Ziel vereinbart worden [vgl. UNFCCC, 2011, S. 8].
In Abbildung 1.4 ist auf Basis der Ergebnisse des Weltklimarats (Intergovernmental

Panel on Climate Change – IPCC) dargestellt, mit welchen CO2-Emissionsminderungs-
szenarien langfristig CO2-Konzentrationen von 350 ppm bis 400 ppm und 400 ppm bis
440 ppm erreicht werden können. Hierbei sind jeweils die Ergebnisse verschiedener Szena-
riorechnungen als Bandbreiten dargestellt. In beiden Fällen gibt es jeweils einige Szenarien,
die von einem notwendigen Netto-CO2-Entzug aus der Atmosphäre ab dem Jahr 2070
ausgehen. In Hansen et al. [vgl. 2008, S. 226] wird gar eine Rückführung auf das Niveau
von 350 ppm CO2 gefordert, um das 2-Grad-Ziel sicher zu erreichen. Dies würde deutlich
früher und sehr viel mehr negative CO2-Emissionen verlangen. Der Sachverständigenrat
für Umweltfragen geht davon aus, dass in der zweiten Hälfte des 21. Jahrhunderts globale
Negativemissionen an CO2 für die Einhaltung der Klimaschutzziele notwendig sein werden
[vgl. SRU, 2009a, S. 18]. Ein Nichterreichen der CO2-Emissionsziele in der ersten Hälfte
dieses Jahrhunderts wird noch mehr negative CO2-Emissionen in der 2. Hälfte erfordern.
Grundsätzlich sind verschiedene Optionen denkbar, um Kohlenstoffdioxid aus der

Atmosphäre zu entfernen, wie beispielsweise CO2-Entnahme aus der Umgebungsluft,
CO2-Bindung durch Aufforstung oder Biomasse-CCS. Die CO2-Entnahme bzw. das
direkte Herausfiltern des CO2 aus der Umgebungsluft führt wegen der geringen CO2-
Konzentration in der Luft je nach zugrunde gelegtem Strompreis zu sehr hohen CO2-
Vermeidungskosten in Höhe von mehr als 200Euro/t bis zu mehreren Tausend Euro/t
[vgl. Ranjan und Herzog, 2011, S. 2875], [vgl. Simon et al., 2011, S. 2900]. Auch wenn
in einzelnen Studien CO2-Vermeidungskosten in Höhe von 49Euro/t bis 80Euro/t in
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Abbildung 1.3: Veränderung der globalen mittleren Jahrestemperatur in Abhängigkeit der
CO2-Konzentration und damit einhergehende Folgen, eigene Darstellung
auf Basis von Stern [2006, S. 5], mit Daten aus Best et al. [2007, S. 31,
S. 57]
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Abbildung 1.4: CO2-Emissionsszenarien für CO2-Stabilisierungsniveaus zwischen 350 ppm
und 440 ppm [Best et al., 2007, S. 58]
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Aussicht gestellt werden [vgl. Heidel et al., 2011, S. 2868], stellt aus heutiger Sicht der
natürliche Vorgang der Photosynthese die interessanteste Option des CO2-Entzugs aus
der Atmosphäre dar. Hierbei wird das Kohlenstoffdioxid in Kohlenstoff und Sauerstoff
umgewandelt. Der Kohlenstoff wird in der Biomasse eingelagert und liegt somit in
konzentrierter Form vor.
Ein effektiver Aufbau an lebender Biomasse ist prinzipiell im Wasser und an Land

denkbar. Dabei ist zu beachten, dass nur diejenigen CO2-Mengen der Atmosphäre
dauerhaft entnommen werden, die langfristig in Biomassebeständen gebunden bleiben.
Eine Ausweitung der CO2-Bindung im Wasser in Form von freilebenden Algen, die
nach ihrer Blüte zum Meeresboden absinken, erscheint nach heutigem Wissensstand als
unrealistisch, da ein verstärktes Algenwachstum (durch Eisendüngung) ein verstärktes
Wachstum ihrer natürlichen Feinde (Ruderfußkrebse) nach sich zieht [vgl. Smetacek et al.,
2009, S. 1 ff.].

Eine vermehrte Aufforstung könnte gewisse Mengen an Kohlenstoffdioxid in der Bio-
masse und in den Böden binden. Eine Abschätzung aus dem Jahr 2002 kommt zu dem
Ergebnis, dass bei einer vollständigen Rückumwandlung aller bis 2000 erfolgten Land-
nutzungsänderungen eine Reduktion von 40 ppm bis 70 ppm erreicht werden könnte [vgl.
House et al., 2002], zitiert nach WBGU [2008, S. 89 f.]. Im vierten Sachstandsbericht des
IPCC wird die durch Landnutzungsänderung zwischen 1850 und 2000 freigesetzte CO2-
Menge auf 572Gt beziffert [vgl. Fisher et al., 2007, S. 184]. Aufgrund der zwischenzeitlich
angewachsenen Weltbevölkerung und des dadurch angestiegenen Nahrungsmittelbedarfs
erscheint eine vollständige Rückführung in den ursprünglichen Zustand als äußerst un-
wahrscheinlich: In Fischedick et al. [vgl. 2007, S. 79] wird das Potenzial für CO2-Bindung
durch Aufforstung auf 100Gt beziffert, so dass auch diese Option einen begrenzten
Beitrag zur Verminderung des Klimawandels leisten können. Darauf wird jedoch in dieser
Arbeit nicht näher eingegangen.

Demgegenüber erscheinen die globalen CO2-Speichermöglichkeiten im geologischen
Untergrund mit mehr als 1700Gt [vgl. Metz et al., 2005, S. 221] in Kombination mit der
Biomasse-CO2-Sequestrierung als diejenige Klimaschutzoption, mit der zukünftig deutlich
größere Mengen an Kohlenstoffdioxid aus der Atmosphäre entfernt werden können. Diese
Option hat gegenüber Alternativen den Vorteil, dass zum einen mit der Biomasse-CO2-
Sequestrierung negative CO2-Emissionen erzeugt werden, die im Vergleich zur Aufforstung
deutlich länger im geologischen Untergrund eingelagert werden können. Zum anderen
können im Gegensatz zur CO2-Sequestrierung auf Basis fossiler Energieträger nicht nur
die CO2-Emissionen in die Atmosphäre reduziert werden. Abbildung 1.5 stellt dar, dass
nur die Kombination aus Bioenergie und CCS zu negativen CO2-Emissionen führen kann:
CCS auf Basis fossiler Brennstoffe bewirkt immer noch geringe Mengen an positiven
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CO2-Emissionen in die Atmosphäre, da der CO2-Abscheidegrad nicht bei 100% liegt.
Erneuerbare Energieträger wie Windkraft oder Solarenergie weisen trotz ihres CO2-freien
Anlagenbetriebs ebenfalls geringe positive CO2-Emissionen auf, die überwiegend in der
Herstellung der Anlagen emittiert werden. Bei Bio-CCS wird ein Großteil des CO2, das
während des Wachstums der Biomasse aus der Atmosphäre entnommen worden sind, nach
der Verbrennung abgeschieden und im Untergrund eingelagert, so dass trotz verbleibender
CO2-Emissionen aus der Biomasseverbrennung und den vorgelagerten Prozessschritten
negative CO2-Emissionen erreicht werden können.

Fossile 
Brennstoffe

Fossile 
Brennstoffe

+ CCS

Erneuerbare 
Energien

(Wind, Solar)

Bioenergie Bioenergie 
+ CCS

Positiv Weniger 
positiv

Neutral bis 
leicht positiv

Neutral bis 
leicht positiv

Neutral bis 
negativ

Abbildung 1.5: CO2-Bilanz für unterschiedliche Energiesysteme, eigene Darstellung auf
Basis von Koornneef et al. [2011, S. 11]

Ein besonderer Vorteil von Bio-CCS ist, dass bereits in der Vergangenheit emittierte
CO2-Emissionen wieder abgebaut werden können oder ein Ausgleich für zukünftig nur
schwerlich vermeidbare CO2-Emissionen (z. B. durch Flugzeuge, Fahrzeuge) geschaffen
werden kann [vgl. Karlsson und Byström, 2011, S. 4, S. 12]. Hierin besteht jedoch auch
ein Risiko beim Einsatz von Bio-CCS, nämlich dass durch die Möglichkeit, negative CO2-
Emissionen erzeugen zu können, andere mögliche Klimaschutzoptionen nicht konsequent
genutzt werden [vgl. Azar et al., 2010, S. 201], [vgl. Azar et al., 2013, S. 6]. Des Weiteren
wird Bio-CCS für besonders geeignet als Sofort-Maßnahme für abrupte Klimaverände-
rungen eingeschätzt [vgl. Fisher et al., 2007, S. 210]. Für diese Option werden langfristig
CO2-Speichermöglichkeiten benötigt, die eine solche Einlagerung zu einem zukünftigen
Zeitpunkt ermöglichen. Das Ziel von Bio-CCS besteht somit darin, durch erhebliche
CO2-Einlagerungen das Maximum des CO2-Gehalts in der Atmosphäre abzuflachen, um
irreversible Klimaveränderungen und deren Folgen zu vermeiden. Aufgrund begrenzter
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Lagerflächen stellt Bio-CCS mit anschließender CO2-Einlagerung im Untergrund eine
zeitlich befristete Lösung dar, die im Anschluss von einem geschlossenen CO2-Kreislauf
abgelöst werden muss, der keine zusätzlichen CO2-Emissionen in die Atmosphäre ent-
lässt. Nach Ansicht der Internationalen Energieagentur (IEA) stellt Bio-CCS die einzige
großskalige und nahezu marktkonforme Option dar, um negative CO2-Emissionen zu
erzeugen (global bis zu 10Gt/a) [vgl. Dixon et al., 2012, S. 5, S. 20], [vgl. Koornneef et al.,
2011, S.VIII], [vgl. EBTP/ZEP, 2012, S. 5].

Durch die Kombination von Biomasse und CO2-Sequestrierung kann der Atmosphäre
jährlich etwa 0,2 ppm an CO2 (bei vollständiger Nutzung des nachhaltigen, weltweiten
Bioenergiepotenzials) entzogen werden [vgl. WBGU, 2008, S. 137]. Legt man optimisti-
schere Schätzungen des Bioenergiepotenzials zugrunde [vgl. Moreira, 2008, S. 22], können
auch höhere Beiträge erreicht werden. Hierfür ist jedoch eine nachhaltige Biomasse-
Ernte notwendig, um tatsächlich negative Emissionen zu erreichen. Hierin besteht eine
zentrale Herausforderung für Bio-CCS: Bei einer wachsenden Weltbevölkerung müssen
ausreichend große Flächen zur Verfügung stehen, auf denen nachhaltig Biomasse an-
gebaut werden kann [vgl. Azar et al., 2010, S. 200], [vgl. Azar et al., 2013, S. 6]. In
Popp et al. [vgl. 2011, S. 7] wird aufgezeigt, dass die globale Bioenergienutzung im
Jahr 2055 unter Erhaltung von schützenswerten Ökosystemen (z. B. Regenwald) mit ca.
70EJ zwar gegenüber einer Nutzung ohne Nachhaltigkeitsgrenzen um ca. 30% geringer
ausfällt, jedoch durch die Kombination mit CCS aufgrund der Vergütung negativer
CO2-Emissionen wirtschaftlich konkurrenzfähig gemacht wird. In einer weiteren Studie
wird ferner davon ausgegangen, dass mit der konsequenten Anwendung der Kombination
aus Bioenergie und CO2-Sequestrierung bis zur Mitte des 21. Jahrhunderts vorindustrielle
CO2-Konzentrationen erreicht werden können. Der Einsatz von Bio-CCS wird hierbei
ebenfalls als präventive Gegenmaßnahme für abrupte Klimaveränderungen angesehen
[vgl. Read und Lermit, 2003, S. 1 ff.].
Darüber hinaus kann das Wiederherstellen von ambitionierten CO2-Gehalten in der

Atmosphäre unter Berücksichtigung von Bio-CCS mit geringeren Kosten erreicht werden
[vgl. Azar et al., 2013, S. 4]. Ein Ziel von 350 ppm lässt sich nach Berechnungen von Azar
et al. [vgl. 2006, S. 19] mit Bio-CCS zu deutlich geringeren volkswirtschaftlichen Kosten
realisieren als komplett ohne CCS. Bei einem Einsatz von fossilem CCS liegen die globalen
Kosten dazwischen. Des Weiteren sind ambitionierte Klimaschutzziele teilweise nur mit
Bio-CCS erreichbar [vgl. Edenhofer et al., 2009, S. 26], da je nach Klimamodell ohne CCS
eine Rückführung auf bestenfalls 375 ppm bis 450 ppm bzw. mit fossilem CCS auf 350 ppm
bis 400 ppm möglich ist [vgl. Azar et al., 2010, S. 198]. Die gleichzeitige Erzeugung von
Strom hat hierbei einen erheblichen Anteil an der wirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit.
Grundsätzlich könnte man auch das CO2 bei der Verbrennung von Biomasse abscheiden,
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ohne Strom (und Wärme) zu erzeugen. Diese Option würde allerdings erst bei sehr hohen
Preisen für CO2-Emissionszertifikate betriebswirtschaftlich sinnvoll werden [vgl. Smith
et al., 2006, S. 2].

1.1.3 Forschungsstand im Bereich Bio-KWK-CCS

Die Kombination aus CCS und dem Einsatz von Biomasse als Brennstoff zur Erzeugung
negativer CO2-Emissionen wird in der wissenschaftlichen Literatur im Jahr 1996 das erste
Mal beschrieben [vgl. Williams, 1996, S. 4], [vgl. Karlsson und Byström, 2011, S. 11]. In
der Folge wird diese Kombination als Variante der fossilen CO2-Sequestrierung diskutiert
und es werden in Abhängigkeit vom Autor unter anderem die folgenden Bezeichnungen
verwendet:

• BECS [vgl. Azar et al., 2006, S. 19 ff.], [vgl. Metz et al., 2005, S. 58], [vgl. Shepherd
et al., 2009, S. 11],

• BECCS [vgl. Fisher et al., 2007, S. 210], [vgl. IMechE, 2013, S. 1]
• BCCS [vgl. Bonijoly et al., 2008, S. 3934],
• BIGCC [vgl. SRU, 2009a, S. 35], [vgl. Larson et al., 2005, S. 5], [vgl. Rhodes und

Keith, 2005, S. 446],
• Bio-CCS [vgl. EBTP/ZEP, 2012, S. 1],
• biomass-based CCS [vgl. Metz et al., 2005, S. 402],
• biomass CCS [vgl. Cavezzali et al., 2009, S. i],
• biomass with CCS [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 38],
• Biomasse-CCS [vgl. Dürr, 2009, S. 2],
• biotic CCS [vgl. Grönkvist et al., 2006, S. 1083] sowie
• CCS and bioenergy [vgl. Kerr und Beck, 2009, S. 20].

In Anlehnung an EBTP/ZEP [vgl. 2012, S. 1] wird in dieser Arbeit der Begriff Bio-CCS
verwendet, der in Kombination mit Kraft-Wärme-Kopplung zu Bio-KWK-CCS erweitert
wird.

Die Anzahl an Studien zu CCS in Kombination mit Biomasse ist weitaus geringer als
in Kombination mit fossilen Brennstoffen: So existiert bislang keine Untersuchung, in
der technische und wirtschaftliche Unterschiede zwischen fossilem und biogenem CCS
zusammenfassend dargestellt werden [vgl. Koornneef et al., 2011, S. 12]. Sowohl die
technische Entwicklung als auch die politische Lobbyarbeit für Bio-CCS wird derzeit als
weniger fortgeschritten eingeschätzt als für fossiles CCS. Wissenslücken existieren auch
im Bereich der Wirtschaftlichkeit und der Nachhaltigkeit von Bio-CCS [vgl. EBTP/ZEP,
2012, S. 21], [vgl. Taylor, 2011, S. 3].
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Bio-CCS nimmt in vielen Zukunftsszenarien eine wichtige Rolle ein [vgl. Finkenrath,
2011, S. 38]. Das CO2-Senkenpotenzial für Bio-CCS im Jahr 2050 wird in Azar et al.
[vgl. 2006, S. 12] auf maximal 9Gt/a bis 27Gt/a beziffert. Als realistisches, nachhaltiges
Potenzial wird in Karlsson und Byström [vgl. 2011, S. 13] 5Gt/a bis 10Gt/a an CO2

genannt. In Koornneef et al. [vgl. 2011, S. 5] wird ein technisches CO2-Potenzial in Höhe
von 10Gt/a ermittelt, das unter Annahme eines CO2-Zertifikatepreises von 50Euro/t
jedoch auf ein wirtschaftliches CO2-Potenzial von 3,5Gt/a reduziert wird. In Ricci und
Selosse [vgl. 2011, S. 12] wird auf Basis eines regionalen Bottom-Up-Modells eine globale
CO2-Speicherung durch Bio-CCS in Höhe von 2,8Gt/a bis 5,8Gt/a im Jahr 2050 ermittelt.
Die IEA definiert für das Jahr 2050 ein CO2-Reduktionsziel durch Bio-CCS in Höhe von
2,4Gt/a, was ca. 25% der gesamten CCS-Aktivitäten ausmacht [vgl. Kerr und Beck,
2009, S. 16]. Hierfür ist ein Zwischenziel von 35Mt/a an CO2 im Jahr 2020 vorgesehen,
das durch eine Initiierung von 50 bis 100 Bio-CCS-Projekten bis zum Jahr 2013 flankiert
werden müsste; aufgrund der ausreichend großen Anlagengröße erscheinen hierfür vor
allem die Bioethanol- und Zellstoffindustrie als geeignet [vgl. Karlsson und Byström, 2011,
S. 39 ff.]. Die Herstellung von biogenen Treibstoffen hat darüber hinaus den entscheidenden
Vorteil, dass ohnehin ein nahezu reiner CO2-Strom entsteht [vgl. EBTP/ZEP, 2012, S. 21].
Es existieren mittlerweile auch einige Kraft- oder Heizkraftwerke auf Biomassebasis in
einem relevanten elektrischen Leistungsbereich (75MW bis 250MW2 [vgl. Kerr und
Beck, 2009, S. 18]). In der Regel können auch geplante CCS-Kraftwerke auf fossiler
Brennstoffbasis eine anteilige Biomassemitverbrennung von 10% bis 30% ohne größere
Modifikationen realisieren, so dass der Nachteil der geringeren Anlagengröße entfällt
und das Volumen der aufzubauenden Biomasselogistik als realistisch eingeschätzt wird
[vgl. Karlsson und Byström, 2011, S. 17 f., S. 25]. Ein besonderer Vorteil der Biomasse-
Mitverbrennung in CCS-Kraftwerken wäre die frühere Marktreife gegenüber reinen
Biomasse-CCS-Kraftwerken, da von vergleichsweise niedrigeren Investitionskosten und
höheren Wirkungsgraden ausgegangen werden kann [vgl. Rhodes, 2007, S. 14].
In Karlsson und Byström [vgl. 2011, S. 5] wird von insgesamt 16 Bio-CCS-Projekten

berichtet, die bislang weltweit durchgeführt worden sind. Davon sind ein Projekt abge-
schlossen, ein Projekt im Betrieb, drei Projekte im Bau, sieben Projekte in Planung und
vier Projekte in der Planungsphase beendet worden. Hierbei handelt es sich überwiegend
um Projekte, die in die Bioethanolproduktion integriert werden sollen. Drei Projekte
sind im Bereich der Zellstoffindustrie angesiedelt. Jeweils ein Projekt basiert auf einer

2Auch wenn es in der Energietechnik und Energiewirtschaft durchaus gebräuchlich ist Einheitenzeichen zu
indizieren (z. B. MWel), wird darauf in dieser Arbeit verzichtet, da dies der Festlegung des Internationalen
Einheitensystems (SI) widerspricht [vgl. Simon und Link, 2007, S. 32]. Die entsprechenden Informationen
befinden sich entweder im begleitenden Text oder in den Größenzeichen (z. B. Pel).
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Biomasse-Vergasungsanlage, einer Biomethanaufbereitungsanlage sowie auf einem CO2-
Speicherprojekt, für das biogenes CO2 eingesetzt werden sollte. Bei dem letzten Projekt
handelt es sich um das deutsche CO2-Speichererprobungsprojekt in Ketzin, bei dem
jedoch in einer recht frühen Projektphase vom Einsatz biogenen CO2 Abstand genommen
worden ist.

In Finkenrath [vgl. 2011, S. 41] werden zusätzliche Forschungserkenntnisse zu Bio-CCS
gefordert. Eine Ursache für die noch verhaltenen Forschungsanstrengungen kann der
derzeit fehlende Anreiz für negative CO2-Emissionen sein, da negative CO2-Emissionen
durch Bio-CCS im europäischen Emissionshandel derzeit nicht berücksichtigt werden
[vgl. Finkenrath, 2011, S. 38], [vgl. Gough und Upham, 2010, S. 19], [vgl. EBTP/ZEP,
2012, S. 4]. Um diesen Anreiz zu schaffen, werden in Heidug et al. [vgl. 2012, S. 42 f.] drei
Prozessschritte vorgeschlagen, an denen eine Förderung der negativen CO2-Emissionen
ansetzen könnte: Bei der CO2-Bindung in Biomasse während des Wachstums, während der
CO2-Abtrennung bei der Biomasse-Verbrennung und bei der Speicherung des biogenen
CO2. In Koornneef et al. [vgl. 2011, S. 112] werden außer einem bislang zu niedrigen
CO2-Zertifikatepreis als zukünftige Hemmnisse für einen großskaligen Bio-CCS-Einsatz
neben den bereits genannten Faktoren (fehlende technische Marktreife, nachhaltiges Bio-
massepotenzial, knappe CO2-Speicherkapazitäten) auch die mangelnde gesellschaftliche
Akzeptanz genannt.

Entgegen der überwiegend positiven Einschätzung von Bio-CCS in der Literatur wird
in Smolker und Ernsting [vgl. 2012, S. 2] eine kritische Haltung zu Bio-CCS eingenommen.
Neben dem Risiko der CO2-Speicherung, den hohen Kosten und der Verfügbarkeit „CO2-
neutraler“ Biomasse wird vor allem der erhöhte Brennstoffeinsatz durch Bio-CCS kritisiert.
Nach Ansicht der Autoren könnte das abgeschiedene CO2 für eine bessere Ausbeutung
vorhandener Erdöl-/Erdgaslagerstätten genutzt werden, wodurch der CO2-Gehalt in der
Atmosphäre durch Bio-CCS jedoch langfristig nicht gesenkt wird.

Für Bio-CCS bestehen mehrere Prozessvarianten. Die ersten drei in Abbildung 1.6
dargestellten Varianten (CO2-Abscheidung nach der Verbrennung, Vergasung des Brenn-
stoffs mit Shift-Reaktion und Verbrennung mit reinem Sauerstoff) werden bislang auch
intensiv für fossile Brennstoffe untersucht (vgl. Kapitel 2.1.3.1.1). Auf die vierte Variante
(biochemische Umwandlung) setzt ein Großteil der bislang untersuchten, oben genannten
Bio-CCS-Projekte (Bioethanolproduktion). In der Bioethanolproduktion sind im Jahr
2009 ca. 50Mt an negativen CO2-Emissionen erzeugt worden [vgl. Karlsson und Byström,
2011, S. 40]. Darüber hinaus eignet sich besonders die Zellstoffindustrie aufgrund ihrer
jährlichen CO2-Emissionen (ca. 300Mt in 2009) und ihrer typischen Anlagengrößen
(CO2-Ausstoß z. T. größer als 1Mt/a) grundsätzlich für die Integration von Bio-CCS [vgl.
Karlsson und Byström, 2011, S. 39]. Die in Kerr und Beck [vgl. 2009, S. 16] vorgeschlagene
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Nutzung von synthetisch hergestellten Treibstoffen und Wasserstoff aus Biomasse wird in
Karlsson und Byström [vgl. 2011, S. 39] als nicht realistisch für das Jahr 2020 angesehen.
In Cavezzali et al. [vgl. 2009, S. xvii] werden auch Zuckerraffinerien sowie die Mais und
Reis verarbeitende Industrie als potenzielle Anwendungsgebiete für Bio-CCS genannt.

Biomasse

Verbrennung

Post-Combustion

CO2-Abscheidung

Vergasung

Pre-Combustion

Shift-Reaktion + CO2-Abscheidung

Luft

Strom (& Wärme)

Verbrennung

Oxyfuel

O2

Luft, O2, H2 etc.

Strom (& Wärme)

CO2

H2

CO2

Strom (& Wärme)

Vergärung

Biochemische Umwandlung
Strom (& Wärme)

CO2

Flüssige/gasförmige Brenn-
stoffe, chemische Produkte

CO2

Abbildung 1.6: Prozessvarianten für Bio-CCS, eigene Darstellung auf Basis von Rhodes
und Keith [2005, S. 442]

Grundsätzlich können nach Rhodes und Keith [vgl. 2008, S. 322] alle CCS-Techniken,
die bislang für fossile Energieträger entwickelt worden sind, auch für biogene Energieträger
angewendet werden (vgl. Kapitel 3.2.3). Als wesentliche Unterschiede zwischen CCS und
Bio-CCS werden in Karlsson und Byström [vgl. 2011, S. 17] die unterschiedliche Rauch-
gaszusammensetzung und die geringere Anlagengröße identifiziert, auf die in Kapitel 3.2.2
und Kapitel 4.2 näher eingegangen wird. Im Rahmen des Forschungsprojekts TESBiC
(Techno-Economic Study of Biomass to Power with CO2 Capture) wird seit dem Jahr 2011
untersucht, welche CCS-Techniken besonders aussichtsreich für Biomasse sind. Hierbei
erweisen sich die niedrigen Ascheschmelztemperaturen und die hohen Alkali-Gehalte (v. a.
Kalium) in der Biomasse als wichtige Auswahlkriterien [vgl. Bhave et al., 2012, S. 7 ff.],
[vgl. Taylor, 2011, S. 8]. In Koornneef et al. [vgl. 2011, S. 37] werden vier Nachteile detek-
tiert, die Bio-CCS gegenüber fossilem CCS aufweist: Installation einer Rauchgasreinigung
(analog zu Kohle, jedoch für reine Holzverbrennung ohne CCS nicht notwendig), niedrigere
CO2-Konzentration im Rauchgas, geringerer Heizwert sowie geringere Wirkungsgrade
durch kleinere Anlagengröße bzw. durch niedrigere Dampfparameter.
In einer Studie der IEA ist sowohl die Mitverbrennung von Biomasse in Kohlekraft-

werken als auch die alleinige Biomasseverbrennung auf Basis der CCS-Prozessvariante
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Post-Combustion untersucht worden. Hierbei ist als weiterer Forschungsbedarf unter
anderem die Anwendbarkeit von Bio-CCS auf KWK-Anlagen genannt worden [vgl. Cavez-
zali et al., 2009, S. xvii]. Auch in Gough und Upham [vgl. 2010, S. 14] wird auf die Option
hingewiesen, dass Bio-CCS durchaus mit KWK kombiniert werden kann. Aufgrund der
deutlich größeren Anlagendimensionen von geplanten CCS-Kraftwerken auf fossiler Basis
liegt der Fokus jedoch bislang üblicherweise auf reinen Kraftwerken.

Für eine Nachhaltigkeitsanalyse von Bio-CCS sind mehrere Kriterien zu beachten, z. B.
Biomasse-Verfügbarkeit, CO2-Speicherkapazitäten, CO2-Leckageraten, Wassernutzung
und Landknappheit [vgl. Karlsson und Byström, 2011, S. 14]. Die Nachhaltigkeit der
eingesetzten Biomasse stellt hierbei eine wesentliche Grundvoraussetzung dar [vgl. Rhodes
und Keith, 2008, S. 321 ff.]. Deswegen sollte die Nachhaltigkeit mit Hilfe von CO2-Bilanzen
nachgewiesen werden [vgl. Karlsson und Byström, 2011, S. 16]. Bei der Ermittlung von
CO2-Bilanzen für Bio-CCS besteht noch großer Forschungsbedarf, da bisherige Studien
zu deutlich unterschiedlichen Ergebnissen gekommen sind [vgl. Heidug et al., 2012, S. 43].

Bereits im Jahr 2009 hat in Edinburgh ein eintägiger Workshop zum Thema Bio-CCS
stattgefunden [vgl. Gough und Upham, 2010, S. 2]. Im Oktober 2010 ist in Orléans der
erste internationale Workshop zu „Biomass & Carbon Capture and Storage“ durchgeführt
worden. Der Schwerpunkt der Vorträge hat im politischen und wirtschaftlichen Bereich ge-
legen [vgl. Universität Orléans, 2010, S. 1]. Die zweite Bio-CCS-Konferenz hat im Oktober
2011 in Cardiff stattgefunden. In vier Sessions ist hierbei auf die Potenziale von Bio-CCS,
Bio-CCS in der Kraftstoffproduktion und bei der Mitverbrennung in Kraftwerken sowie
auf Förderinstrumente näher eingegangen worden [vgl. Universität Cardiff, 2011, S. 1].
Im Bereich der Technik wird darauf hingewiesen, dass beim Einsatz von Biomasse neben
dem Wassergehalt vor allem die Neigung zu Verschlackung bzw. Verschmutzung sowie
Korrosion auffällig ist, was jedoch auch für die Biomasse-Verbrennung ohne CCS zu
beachten ist [vgl. Kelsall, 2011, S. 19], [vgl. Griffiths et al., 2011, S. 7]. Im Bereich der
Wirtschaftlichkeit wird ausgeführt, dass eine Kombination von CCS mit KWK zu einer
signifikanten Verbesserung der Wirtschaftlichkeit führt [vgl. Arasto et al., 2011, S. 11].
Da auch für die Entwicklung der CCS-Technologie auf Basis fossiler Energieträger

nicht feststeht, ab wann ein kommerzieller Einsatz im industriellen Maßstab möglich
ist (vgl. Kapitel 2.2.3.3), fällt diese Prognose für Bio-CCS noch schwerer. In Azar et al.
[vgl. 2010, S. 202] wird davon ausgegangen, dass es noch ein halbes Jahrhundert dau-
ern könnte, bis die technischen und gesellschaftlichen Rahmenbedingungen für einen
globalen Bio-CCS-Einsatz gegeben sind. Vor dem Hintergrund der gesellschaftlichen
Akzeptanz ist von besonderem Interesse, dass CCS auf Basis biogener Brennstoffe auf
weniger Vorbehalte in der Bevölkerung stoßen könnte als CCS auf Basis fossiler Ener-
gieträger und somit die Akzeptanz steigern könnte [vgl. Wallquist et al., 2011, S. 80 f.],
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[vgl. Koornneef et al., 2011, S. 12]. Dies kann zum einen damit begründet werden, dass
Bio-CCS auch ohne funktionierende CO2-Langzeitspeicherung trotz erhöhtem Ressourcen-
einsatz immer noch (nahezu) klimaneutral wäre [vgl. Rhodes, 2007, S. 66]. Zum anderen
könnte die höhere Akzeptanz von Bio-CCS dadurch begünstigt werden, dass Bio-CCS zu
einem späteren Zeitpunkt zur Abkehr dramatischer Klimaveränderungen alternativlos
wäre, während sich zum jetzigen Zeitpunkt als Alternative für den fossilen CCS-Pfad
auch der vermehrte Einsatz von erneuerbaren Energieträgern anbietet.

1.2 Hypothese

In der vorliegenden Arbeit wird CCS in Biomasse-Heizkraftwerken als mögliche Variante
für einen Netto-CO2-Entzug aus der Atmosphäre näher untersucht. Dazu wird die folgende
Hypothese aufgestellt:

„Eine CO2-Sequestrierung bei der Bioenergienutzung zur Strom-
und Wärmeerzeugung ist prinzipiell technisch möglich, wirtschaft-
lich machbar und nachhaltig sinnvoll.“

Diese Hypothese wird anhand mehrerer Fragestellungen aus den Bereichen Technik,
Wirtschaftlichkeit und Nachhaltigkeit untersucht, die in Abbildung 1.7 stichpunktartig
zusammengefasst sind und im Folgenden näher erläutert werden.

Nachhaltigkeit

a) Nachhaltigkeitskrite-
rien Bio-KWK-CCS

b) Vergleich zu 
alternativen CO2-
Senkungspfaden

Wirtschaftlichkeit

a) Wärme-/ Strom-
gestehungskosten

b) CO2-Vermeidungs-
kosten

Technik

a) Kombination aus 
CCS und Biomasse

b) Kombination aus 
CCS und KWK

Abbildung 1.7: Drei Säulen der Hypothese

Im Bereich der Technik wird geklärt, ob die fossilen Brennstoffe in den heute bekannten
CO2-Abscheidungsverfahren durch den Energieträger Biomasse prinzipiell substituiert
werden können. Darüber hinaus wird untersucht, welche technischen Vor- und Nachteile
eine Kombination von CCS mit KWK hat.
Im Bereich der Wirtschaftlichkeit wird bestimmt, zu welchen Energiegestehungskos-

ten (Euro/MWh) Strom und Wärme erzeugt werden können, wenn gleichzeitig CO2
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abgeschieden wird. Des Weiteren wird untersucht, zu welchen CO2-Vermeidungskosten
negative CO2-Emissionen mittels Bio-KWK-CCS erzeugt werden können.
Vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit ist die Frage zu klären, ob Bio-KWK-CCS

für sich nachhaltig ist. Dabei wird besonders auf die Aspekte Biomasseanbau und CO2-
Speicherung eingegangen. Als zweites wird ein Vergleich zu anderen Pfaden gezogen, die
ebenfalls negative CO2-Emissionen erzeugen können.
Das Ziel der Arbeit besteht darin, eine Aussage darüber zu treffen, ob eine CO2-

Abscheidung in Biomasseheizkraftwerken grundsätzlich technisch möglich ist und welche
Vor- und Nachteile sich hieraus ergeben. Auf Basis dieser Aussage werden die CO2-Ver-
meidungskosten errechnet und ermittelt, ob die Option Bio-KWK-CCS im Vergleich zu
konkurrierenden CO2-Negativ-Emissionstechniken nachhaltig sinnvoll ist.

1.3 Methodik

Die Hypothese wird anhand einer Systemanalyse untersucht. Der Schwerpunkt liegt hierbei
auf CCS und den beiden Kombinationen mit Biomasse und KWK. Die Kombination aus
KWK und Biomasse ist Stand der Technik und steht nicht im Vordergrund dieser Arbeit
(vgl. Abbildung 1.8).

Technik Wirtschaftlichkeit Nachhaltigkeit

Energetische 
Biomassenutzung

Kraft-Wärme-
Kopplung

CO2-
Sequestrierung

Abbildung 1.8: Grundschema der Dissertation

Zur Beantwortung der Fragestellungen im Bereich Technik, Wirtschaftlichkeit und Nach-
haltigkeit werden in Kapitel 2 die Grundlagen für diese drei Themenbereiche dargestellt.
Hierbei wird jeweils auf die drei Themen energetische Biomassenutzung, Kraft-Wärme-
Kopplung und CO2-Sequestrierung separat eingegangen. Abbildung 1.9 beschreibt die
Inhalte der drei Analysen der Technik, Wirtschaftlichkeit und Nachhaltigkeit, die den
Kern dieser Arbeit darstellen.
In der technischen Analyse (Kapitel 3) wird zum ersten untersucht, inwieweit fossile

Energieträger, die derzeit im Fokus vieler CCS-Forschungsprojekte stehen, durch Bio-
masse ersetzt werden können. Hierfür werden die brennstoffrelevanten Eigenschaften
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Abbildung 1.9: Analyserahmen der Dissertation

von Biomasse und von fossilen Energieträgern miteinander verglichen und die Verän-
derungen durch den Brennstoffwechsel analysiert. Zum zweiten werden die Vor- und
Nachteile der Kombination von CCS und KWK herausgearbeitet. Hierbei wird neben
der grundsätzlichen Eignung vor allem auf unterschiedliche elektrische und thermische
Wirkungsgradverluste eingegangen.

Im Rahmen der wirtschaftlichen Analyse (Kapitel 4) wird auf Basis vorher definierter
Parameter (für z. B. Brennstoffkosten, Wirkungsgrade, Investitionskosten etc.) berechnet,
wie hoch die Gestehungskosten für Strom und Wärme aus Bio-KWK-CCS und die CO2-
Vermeidungskosten sind. Anhand einer Sensitivitätsanalyse wird ebenfalls eine Variation
von ausgewählten Parametern untersucht.

In der Analyse der Nachhaltigkeit wird ebenfalls auf Basis vordefinierter Parameter
zum einen mittels einer CO2-Bilanz berechnet, welche negativen CO2-Emissionen mit
den unterschiedlichen Varianten erzeugt werden können. Zum anderen wird ein Vergleich
zu Alternativen durchgeführt (alternative Nutzung der CO2-Lagerstätten, industrielle
CO2-Nutzung, CO2-Einlagerung in Algen).

Im Kapitel 6 werden auf Basis der Analyse der Technik, der Wirtschaftlichkeit und der
Nachhaltigkeit mögliche Nutzungspfade für Bio-KWK-CCS aufgezeigt. Hierfür werden
zunächst technische, wirtschaftliche und nachhaltige Anforderungskriterien definiert.
Am Beispiel Flensburg wird ein Bio-KWK-CCS-Konzept entwickelt, auf dessen Basis
anschließend die Nutzungspotenziale für Bio-KWK-CCS in Deutschland ermittelt werden.

Abschließend werden in Kapitel 7 im Rahmen einer Schlussbetrachtung die Inhalte der
Arbeit zusammengefasst, die Hypothese überprüft und die Arbeit in den wissenschaftlichen
Kontext eingeordnet.
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Im Bereich der Grundlagen werden diejenigen Themenfelder vorgestellt, die für die
weitergehenden Analysen der Technik (Kapitel 3), der Wirtschaftlichkeit (Kapitel 4) und
der Nachhaltigkeit (Kapitel 5) verwendet werden. Die Grundlagen sind deshalb ebenfalls
in die drei Gebiete Technik, Wirtschaftlichkeit und Nachhaltigkeit untergliedert. Innerhalb
dieser Gebiete wird jeweils in die drei Teilbereiche energetische Biomassenutzung, Kraft-
Wärme-Kopplung und CO2-Sequestrierung unterteilt.

2.1 Grundlagen der Technik

Die technischen Grundlagen basieren im Bereich der energetischen Biomassenutzung
(Kapitel 2.1.1) und der Kraft-Wärme-Kopplung (Kapitel 2.1.2) überwiegend auf dem
heutigen Stand der Technik, da bereits viele Biomasseheizkraftwerke in Deutschland
betrieben werden. Da sich die CO2-Sequestrierung noch im Bereich der Forschung und
Entwicklung befindet, wird im Kapitel 2.1.3 vor allem auf Basis durchgeführter Studien
der zukünftig angestrebte Stand der Technik (ca. im Jahr 2020 bis 2030) beschrieben.

2.1.1 Energetische Biomassenutzung

Die energetische Biomassenutzung für die Strom- und Wärmeerzeugung wird im Folgen-
den vor allem im Vergleich zu fossilen Energieträgern (Steinkohle, Braunkohle, Erdgas)
dargestellt, die bislang im Fokus der CCS-Forschung stehen. Hierzu werden die Arten von
biogenen Brennstoffen als Primärenergieträger und die Formen der energetischen Umwand-
lung zu Sekundärenergieträgern vorgestellt, bevor bestehende Bereitstellungskonzepte
aufgezeigt werden. Anschließend wird für die Festbrennstoffe auf die Brennstoffeigen-
schaften und das Verbrennungsverhalten näher eingegangen, bevor relevante Feuerungs-
und Vergasungsvarianten vorgestellt werden. In Kapitel 2.1.1.8 wird abschließend auf
Biogas sowie auf Erdgasqualität aufbereitetes Biomethan näher eingegangen.
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2.1.1.1 Arten von biogenen Brennstoffen (Primärenergie)

Der Bereich der biogenen Brennstoffe umfasst alle Stoffe organischer Herkunft, die noch
nicht den fossilen Brennstoffen zuzuordnen sind. Als erstes fossiles Umwandlungsprodukt
wird Torf angesehen. Zu den biogenen Brennstoffen zählen vor allem lebende und abge-
storbene Pflanzen und Lebewesen sowie deren Rückstände [vgl. Kaltschmitt et al., 2009,
S. 2].
Biogene Brennstoffe können unterteilt werden in Energiepflanzen, die eigens für die

Energieumwandlung angebaut werden, und Rückstände, die als Nebenprodukt eines ande-
ren Prozesses anfallen. Eine weitere Unterteilung nimmt man in holzartige, halmgutartige
und sonstige Biomasse vor. Der Bereich der holzartigen Biomasse besteht aus Waldrest-
bzw. Waldschwachholz, Holz aus Kurzumtriebsplantagen oder der Landschaftspflege und
behandeltem sowie unbehandeltem Altholz. Die halmgutartige Biomasse besteht aus
Stroh, Heu aus der Landschaftspflege und Getreideganzpflanzen bzw. Energiegräsern.
Unter sonstige Biomasse fällt z. B. Mindergetreide [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 14 f.].
Der Schwerpunkt dieser Arbeit liegt auf biogenen Primärenergieträgern: Behandeltes

Altholz als Abfallstoff wird nicht näher untersucht, da eine Kombination mit CCS
aufgrund kritischer Inhaltsstoffe schwierig erscheint [vgl. Faulstich et al., 2009, S. 82].

2.1.1.2 Formen der energetischen Umwandlung (zu Sekundärenergie)

Biogene Brennstoffe können auf verschiedenen Wegen zu elektrischer Energie und Wärme
umgewandelt werden (vgl. Abbildung 2.1, grün markierte Bereiche werden in dieser Arbeit
betrachtet). Als Zwischenprodukte können feste, flüssige und gasförmige Energieträger
erzeugt werden. Diese Sekundärenergieträger stellen eine Veredelung des Primärener-
gieträgers Biomasse dar, um verschiedene Eigenschaften, wie z. B. die Energiedichte,
die Handhabung oder die Transportfähigkeit, zu verbessern. Ein Großteil der Verede-
lungsverfahren wird für den Bereich der Kraftstoffe eingesetzt, da besonders bei der
mobilen Leistungsbereitstellung eine hohe Energiedichte wichtig ist [vgl. Eltrop et al.,
2007, S. 19 f.]. Der Bereich der Kraftstoffe wird in dieser Arbeit nicht näher untersucht,
da eine CO2-Abscheidung aus nicht-stationären Verbrennungen äußerst unwahrscheinlich
ist. Eine zentrale CO2-Abscheidung, z. B. bei der Ethanolerzeugung, erscheint dahin-
gegen technisch machbar und wirtschaftlich interessant [vgl. Rhodes und Keith, 2005,
S. 443]. Ebenfalls besteht bei einer Umstellung des Transportsektors auf Wasserstoff oder
elektrische Antriebsenergie die Möglichkeit, das CO2 in zentralen Umwandlungsanlagen
abzuscheiden [vgl. Metz et al., 2005, S. 78]. Diese beiden Technologiepfade stehen jedoch
ebenfalls nicht im Fokus dieser Arbeit, auf mögliche CO2-Einsparungen durch den Einsatz
von Bio-CCS-Strom im Verkehrssektor wird in Form eines Exkurses im Kapitel 5.4.3
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eingegangen.
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Abbildung 2.1: Möglichkeiten der Energiebereitstellung aus Biomasse, eigene Darstellung
auf Basis von Eltrop et al. [2007, S. 19]

Da die flüssigen Kraftstoffe für den Einsatz in stationären Anlagen zu aufwändig
veredelt sind, verbleiben durch ihren Ausschluss für die weitere Untersuchung nur die
festen und gasförmigen Brennstoffe. Das Produkt des anaeroben Abbaus, das Biogas, wird
in der Regel in dezentralen Gasmotoren verbrannt. Eine anschließende CO2-Abtrennung
erscheint wenig aussichtsreich, da es sich um geringe Anlagengrößen handelt, wodurch
die spezifischen CO2-Sequestrierungskosten deutlich erhöht werden.

Eine interessantere Option stellt hingegen die Biogas-Aufbereitung auf Erdgasqualität
dar (sogenanntes Biomethan): Hierbei wird neben der Trocknung und der Entschwefelung
ebenfalls bis zu 45% CO2 abgeschieden (vgl. Kapitel 2.1.1.8.2). Dieses CO2 wird bislang an
die Atmosphäre abgegeben. Häufig liegt jedoch ein wasser- und schwefelreiner CO2-Strom
vor, der gegebenenfalls für eine Einspeicherung geeignet wäre. Nachteilig wären jedoch die
normalerweise geringen Biogasanlagengrößen, die hohe spezifische CO2-Transportkosten
bedeuten. Da der Schwerpunkt dieser Arbeit auf der CO2-Abtrennung aus Heizkraftwerken
liegt, wird dieser Aspekt nur am Rande untersucht.

Auch nach Abscheidung des im Biogas enthaltenen CO2 weist das Verbrennungsgas des
Biomethans, das vergleichbar mit Erdgas-Qualität ist, einen gewissen Kohlenstoffdioxidan-
teil auf, der bei der anschließenden Verbrennung in einer Gasturbine freigesetzt wird. Da
die CO2-Abscheidung aus Gasturbinen bereits Gegenstand von CCS-Forschungsvorhaben
ist, wird dieser Pfad, der zu negativen CO2-Emissionen in Kombination mit Kraft-Wärme-
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Kopplung führen kann, in der vorliegenden Arbeit näher untersucht.
Als zweiter gasförmiger Sekundärenergieträger ist in Abbildung 2.1 das Produktgas

dargestellt, das das Ergebnis der Vergasung von fester Biomasse ist. Unter Vergasung ver-
steht man eine Teiloxidation bei einem Luftverhältnis λ<1 (Produkt Kohlenstoffmonoxid
CO), während bei einem Luftverhältnis von λ>1 eine vollständige Oxidation des gesam-
ten Kohlenstoffs zu Kohlenstoffdioxid (CO2) möglich ist [vgl. Kaltschmitt et al., 2009,
S. 378]. Die Vergasung ist deswegen eine äußerst interessante Option, da zum einen durch
die Verbrennung der Brenngase in Gasturbinen hohe elektrische Wirkungsgrade erzielt
werden können (vgl. Kapitel 2.1.2.3) und zum anderen die CO2-Abscheidungsvariante
Pre-Combustion auf einer vorgelagerten Vergasung basiert (vgl. Kapitel 2.1.3.1.1).
Im Bereich der festen Biomasse existieren zum einen ausschließlich mechanisch auf-

bereitete biogene Festbrennstoffe, die vor allem in Form von Holzhackschnitzeln (HHS)
gehandelt werden. Zum anderen gibt es Holzpellets, ein veredelter biogener Festbrennstoff,
der aus trockenem, feinem Holz (z. B. Sägemehl) gepresst wird. Ihre Elementarzusammen-
setzung und die brennstoffrelevanten Eigenschaften hängen vom Ausgangsmaterial ab.
Diese beiden Festbrennstoffe werden in den folgenden Unterkapiteln näher beschrieben.
Daneben existiert Holzkohle, die durch thermochemische Umwandlung aus Biomasse

erzeugt wird. Hierbei läuft unter Wärmeeinwirkung eine pyrolytische Zersetzung ab, die
ohne zusätzlichen Sauerstoff durchgeführt wird. Durch den in der Biomasse enthaltenen
Eigensauerstoff ergeben sich im geringen Umfang ebenfalls eine Teiloxidation und somit
eine Vergasung zu CO [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 378 f.]. Der Wirkungsgrad der
Verkohlung beträgt maximal 40%, da die notwendige Wärme häufig durch eine teilweise
Verbrennung erzeugt wird. Da sich dieser Wirkungsgrad nicht weitreichend steigern
lässt, wird Holzkohle vor allem für stoffliche Zwecke (z. B. als Aktivkohle) eingesetzt
[vgl. Eltrop et al., 2007, S. 21]. Für die weiteren Untersuchungen wird die Verkohlung
ausgeschlossen, da sie sich aus heutiger Sicht nicht im großindustriellen Maßstab durch-
setzen wird. Gleichwohl sollte die Holzkohle aufgrund der stofflichen Ähnlichkeit zur
fossilen Steinkohle als zusätzliche Option betrachtet werden, falls die CO2-Abscheidung
aus biogenen Festbrennstoffen eine zu große technische Herausforderung darstellen sollte.

Der in Abbildung 2.1 dargestellte thermisch-mechanische Umwandlungsschritt in Kraft
und Wärme und der abschließende Schritt der mechanisch-elektrischen Wandlung in
elektrische Energie werden in Kapitel 2.1.2.1 näher ausgeführt.

2.1.1.3 Bereitstellungskonzepte

Die Bereitstellung von Biomasse für die energetische Nutzung umfasst im Wesentlichen
die Schritte Ernte/Verfügbarmachung und Transport sowie gegebenenfalls Aufbereitung,
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Lagerung und Trocknung (vgl. Abbildung 2.2). Die Gewinnung fossiler Energieträger
unterscheidet sich zwar hinsichtlich dieser Schritte nicht erheblich, jedoch führt die
geringe Energiedichte und vor allem die geringe Flächendichte biogener Energieträger
zu einem erheblichen technischen Mehraufwand: Während Braunkohle überwiegend im
räumlich begrenzten Tagebau, Steinkohle in untertägigen Bergbau und Erdgas/-öl per
Bohrung gefördert wird, fallen die Bereitstellungsschritte für die energetische Biomas-
senutzung ungleich aufwändiger aus. Ein weiterer Unterschied zwischen biogenen und
fossilen Brennstoffen besteht darin, dass biogene Brennstoffe während der Bereitstellung
weiterhin biologisch aktiv sind und ihre Brennstoffeigenschaften verändern, während
fossile Energieträger in dieser Hinsicht als inert anzusehen sind [vgl. Tyrberg, 2011, S. 6].

Abbildung 2.2: Bereitstellungsschritte für die energetische Biomassenutzung [Kaltschmitt
et al., 2009, S. 172]

Im Folgenden wird auf die spezifischen Prozessschritte für holzartige Biomasse, halm-
gutartige Biomasse sowie Biogassubstrate näher eingegangen. Hierbei kann lediglich
ein kurzer Überblick über gängige Bereitstellungskonzepte gegeben werden, weitere De-
tails können der Literatur entnommen werden, z. B. in Eltrop et al. [vgl. 2007, S. 52 ff.],
Kaltschmitt et al. [vgl. 2009, S. 171 ff.], Zethræus et al. [vgl. 2012].

2.1.1.3.1 Bereitstellungskonzepte für holzartige Biomasse Die Bereitstellungskon-
zepte für holzartige Biomasse können in Abhängigkeit vom „Ausgangsrohstoff“ sehr
unterschiedlich ausfallen. Für den Einsatz in größeren Heizkraftwerken bieten sich als
Produkte vor allem Holzhackschnitzel und Holzpellets an, Stückholz wird überwiegend
im privaten Bereich eingesetzt. Folgende Herkunftsarten können für die Produktion von
Holzhackschnitzeln und Holzpellets unterschieden werden [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 53 ff.],
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[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 196]:

• Waldrestholz (aus der Durchforstung, als Rückstände bei der Endnutzung oder als
Rinde),

• Landschaftspflegeholz,
• industrielle Be- und Verarbeitungshölzer,
• Altholz und
• Holz aus Kurzumtriebsplantagen.

Abbildung 2.3 stellt exemplarisch die Bereitstellungskette für Holzhackschnitzel aus
Waldrestholz dar. Hierbei wird als Ernteverfahren das teilmechanisierte Verfahren zu-
grunde gelegt, das ein Fällen des Baumes per Motorsäge und anschließendes Vorrücken
des ganzen Baums per Seilwinde beinhaltet. Das Hacken des Waldrestholzes wird übli-
cherweise auf der Rückegasse bzw. der Forststraße durchgeführt, anschließend werden
die Hackschnitzel in Containern mittels Lastkraftwagen abtransportiert. Daneben exis-
tieren als Ernteverfahren das motormanuelle Verfahren, bei dem der Baum im Bestand
auf kürzere Längen geschnitten wird, und das vollmechanisierte Verfahren, bei dem
sogenannte Harvester den Baum fällen, vorrücken, entasten, auf Maß schneiden und
die Krone entfernen. Diese Verfahren ziehen wiederum andere Verfahrensschritte nach
sich, auf die an dieser Stelle nicht näher eingegangen wird. Eine Zwischenlagerung der
gefällten Bäume im Bestand hat den Vorteil, dass das Holz über die Blätter bzw. Nadeln
schneller austrocknet und dass mit den Blättern und Nadeln wichtige Nährstoffe im Wald
verbleiben. Aus dieser verschieden langen Zwischenlagerung im Bestand ergeben sich die
unterschiedlichen, in Abbildung 2.3 dargestellten Bereitstellungsketten [vgl. Kaltschmitt
et al., 2009, S. 188].
Bei der Bereitstellung von Landschaftspflegeholz, das regelmäßig zurückgeschnitten

oder auf den Stock gesetzt wird, wird aufgrund der begrenzten Lagerkapazitäten entlang
der Verkehrswege häufig auf eine Zwischenlagerung verzichtet und der Gehölzschnitt
zeitnah in Holzhackschnitzel verarbeitet [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 60].

Industrierestholz und Althölzer werden üblicherweise durch stationäre Hacker in Hack-
gut umgewandelt und stehen anschließend dem Brennholzmarkt zur Verfügung. „Weiße“
Hackschnitzel aus rindenfreiem Holzsortimenten werden jedoch aufgrund höherer Markt-
preise in der Spanplattenindustrie eingesetzt [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 195].

Bei der Bereitstellung von Holz aus Kurzumtriebsplantagen wird zwischen Stammholz-,
Bündel- und Hackgutlinien unterschieden. In Stammholzlinien wird Stammholz produ-
ziert, was ein Ernteintervall von mehr als zehn Jahren notwendig macht. Hierbei kann
zwar konventionelle Forsttechnik eingesetzt werden, jedoch ist die Arbeitsproduktivität
im Vergleich zu den nachfolgenden Varianten relativ gering. Bei Bündellinien werden die
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Abbildung 2.3: Bereitstellungskette für Holzhackschnitzel aus Waldrestholz [Kaltschmitt
et al., 2009, S. 189]

Bäume bzw. Triebe geerntet und als Bündel auf dem Feld gesammelt, wo sie zeitversetzt
gehackt werden. Für die Bereitstellung von Energieholz werden die Hackgutlinien bevor-
zugt, da sie zu den geringsten Ernte- und Transportkosten führen. Hierbei werden die
Bäume mit sogenannten Feldhäckslern in einem Arbeitsgang gefällt und gehackt [vgl.
Scholz et al., 2009, S. 99 ff.].

Die Holzzerkleinerung kann entweder mittels Hacken (schneidendes Verfahren), Schred-
dern (brechendes Verfahren) oder Zerspanen (langsam laufendes, schneidendes oder
brechendes Verfahren) durchgeführt werden. Eine anschließende Feinzerkleinerung zur
Einhaltung definierter Partikelgrößen wird mittels Schneid- oder Hammermühlen durch-
geführt. Der spezifische, mechanische Energieeinsatz beim Hacken liegt bei 2 kWh/t bis
5 kWh/t, was unter Zugrundelegung eines Wirkungsgrads für den Antriebsmotor von
30% einem Energiebedarf von 0,2% bis 0,5% der im Holz enthaltenen Energie entspricht
[vgl. Eltrop et al., 2007, S. 75 ff.].

Die Aufbereitung zu Pellets stellt die qualitativ hochwertigste Form von biogenen Fest-
brennstoffen dar, da sie über eine hohe Homogenität, Energiedichte und Dosierfähigkeit
verfügen (vgl. Kapitel 2.1.1.4.3). Als Ausgangsmaterial wird feines und trockenes Material
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benötigt, da dem Material im Pelletierprozess maximal 1%-Punkte bis 2%-Punkte3

an Wasser entnommen werden, so dass sich hierfür Sägemehl anbietet. Der spezifische,
mechanische Energieeinsatz für die Pelletierung (ohne Zerkleinern, Trocknen, Transport)
liegt bei ca. 40 kWh/t, was ca. 1% der Energie der Holzpellets entspricht. Für den
gesamten Pelletierprozess ist mit ca. 4% bis 6% der in den Pellets enthaltenen Energie
zu rechnen [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 78 f.].

2.1.1.3.2 Bereitstellungskonzepte für halmgutartige Biomasse Als wesentliches Be-
reitstellungskonzept für halmgutartige Biomasse haben sich in den letzten Jahren Ballen
durchgesetzt, die aus dem Schwad der Mähdrescher bzw. Schwadmäher gepresst werden.
Bei diesen Ballen handelt es sich entweder um Hochdruckkleinballen, Rundballen oder
Quaderballen. Daneben existieren zwar weitere Bereitstellungskonzepte wie Pelletie-
rung/Brikettierung oder trockenes/feuchtes Häckselgut, die sich jedoch in der Praxis
wegen zu hoher Kosten bzw. zu geringer Schüttdichte nicht etabliert haben. Vor dem
Pressen sollte das Stroh für eine gewisse Zeit auf dem Feld verbleiben, damit ein Teil der
im Stroh enthaltenen Chlor- und Alkaligehalte durch Regen ausgewaschen werden kann
(vgl. Kapitel 2.1.1.4.1). Der Abtransport vom Feld wird durch landwirtschaftliche Schlep-
per und Transportfahrzeuge durchgeführt, ein Weitertransport über größere Distanzen
ist beispielsweise mittels Sattelzügen möglich [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 199 ff.],
[vgl. Tyrberg, 2011, S. 24].

2.1.1.3.3 Bereitstellungskonzepte für Biogassubstrate Biogassubstrate liegen im Ge-
gensatz zu holzartiger oder halmgutartiger Biomasse häufig mit einem deutlich höheren
Wassergehalt vor. Die Silagebereitung hat sich für frisch geerntete Energiepflanzen als
Konservierungsmethode durchgesetzt. Bei der Silagekonservierung werden üblicherweise
selbstfahrende Feldhäcksler und Traktorgespanne zum Transport vom Feld zum Silo
eingesetzt. Die möglichst fein gehäckselte Biomasse wird verdichtet und luftdicht ver-
schlossen. Für organische Abfälle mit häufig noch höheren Wassergehalten haben sich
Pumpverfahren bzw. Tankwagen etabliert, die aus Kostengründen ebenfalls nur geringe
Transportdistanzen ermöglichen [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 212 f.].

3Obwohl es sich bei dem Ausdruck „%“ nach dem Internationalem Einheitensystem (SI) nicht um eine
Einheit, sondern lediglich um die Zahl 0,01 handelt, der keine weiteren Informationen in Form von
Indizes mitgegeben werden dürfen [vgl. Thompson und Taylor, 2008, S. 20], wird in dieser Arbeit zur
besseren Verständlichkeit die „Einheit“ %-Punkt verwendet, um die (absolute) Differenz zwischen zwei
in % angegebenen Größen darzustellen.
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2.1.1.4 Brennstoffeigenschaften fester Biomasse

In diesem Abschnitt werden die biogenen Brennstoffeigenschaften dargestellt, die für eine
erste technische Beurteilung der Kombination von Biomasse, KWK und CCS relevant
sind. Diese werden zu den fossilen Brennstoffeigenschaften in Vergleich gesetzt, da fossile
Energieträger bislang im Fokus der CCS-Forschungsaktivitäten stehen. Zunächst werden
die Elementarzusammensetzung und die brennstoffrelevanten Eigenschaften vorgestellt,
bevor auf die physikalisch-mechanischen Eigenschaften näher eingegangen wird.

2.1.1.4.1 Elementarzusammensetzung Pflanzliche Biomasse besteht aus insgesamt 26
biologisch notwendigen Elementen. Dabei handelt es sich zunächst um die drei Hauptele-
mente Kohlenstoff, Wasserstoff und Sauerstoff, die das Ergebnis der Photosynthesetätig-
keit (vgl. Kapitel 2.3.2) und der Wasseraufnahme darstellen. Die sechs Hauptnährstoffe
Stickstoff, Kalium, Phosphor, Kalzium, Magnesium und Schwefel sowie das Element Chlor
unterstützen den stofflichen Aufbau der Biomasse. Dabei zählt Chlor im eigentlichen
Sinne nicht zu den Nährstoffen, sondern stellt einen Begleitstoff des Düngemittels dar,
auch wenn es einen nennenswerten Anteil hat. Darüber hinaus sind eine Reihe von
Spurenelementen enthalten, bei denen es sich im Wesentlichen um Schwermetalle (z. B.
Zink, Chrom und Blei) handelt, die die Aschezusammensetzung maßgeblich beeinflussen
[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 338 ff.], [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 83 f.].

Abbildung 2.4 stellt die Anteile an Kohlenstoff, Wasserstoff und Sauerstoff in verschie-
denen biogenen Brennstoffen dar. Die genauen Angaben, die für die Elementaranalyse
verwendet werden, sind im Anhang in Tabelle A.1 zu finden.4 Die gleichen Angaben sind
für Steinkohle und Braunkohle enthalten, um die Unterschiede zwischen diesen Brennstof-
fen zu verdeutlichen. Es sind jeweils der Mittelwert, der Minimalwert und Maximalwert
angegeben. Es ist zu erkennen, dass die Kohlen gegenüber den biogenen Brennstoffen
einen um ca. 20%-Punkte bis 30%-Punkte höheren Kohlenstoffgehalt aufweisen. Dafür ist
bei den biogenen Brennstoffen der Sauerstoffgehalt um etwa den gleichen Betrag höher als
bei den Kohlen. Braunkohle nimmt hierbei eine Zwischenrolle ein, da sie erdgeschichtlich
jünger als Steinkohle ist und somit der Biomasse im Kohlenstoff- und Sauerstoffgehalt
ähnelt.

Die Gehalte an Stickstoff, Schwefel und Chlor werden in Abbildung 2.5 dargestellt. Diese
Elemente sind bei der Verbrennung von besonderer Bedeutung, da sie den Schadstoff-
ausstoß erheblich beeinflussen: Durch sie werden Stickstoffoxide (NOx), Schwefeldioxide

4Als Datenbasis werden zehn Braunkohlesorten und 16 Steinkohlesorten (davon zehn Steinkohlesorten für
Chlorgehalte) verwendet. Diese ergeben sich aus 44 Braunkohle- und 66 Steinkohlesorten in Fritsche
[vgl. 2010a], da lediglich Datensätze mit zumindest mittlerer Datenqualität und bei Angabe mehrerer
Jahre für die gleiche Sorte die Jahre 2005 oder 2010 verwendet werden.
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Abbildung 2.4: Mittlere, minimale und maximale Gehalte an C, H, O in biogenen Fest-
brennstoffen im Vergleich zu Braun- und Steinkohle, eigene Darstellung
mit Daten für Biomasse aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle
aus Fritsche [2010a]

(SO2) und Chlorwasserstoffe (HCl) gebildet [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 84]. Diese Luft-
schadstoffe können sich ebenfalls im Rahmen der CO2-Abscheidung negativ auswirken
(vgl. Kapitel 2.1.3.1). Zunächst ist im Bereich der Stickstoff- und Schwefelgehalte eine
deutlich größere Schwankung innerhalb der Kohlen als für die biogenen Brennstoffe
festzustellen. Die Stickstoffgehalte von holzartiger Biomasse liegt mit weniger als 0,5%
deutlich unter den Werten für die Kohlen. Der hohe Maximalwert für Laubholz ist zwar in
der Höhe in den Primärdaten enthalten, kann jedoch aufgrund des einmaligen Auftretens
als Ausreißer angesehen werden. Der Stickstoffgehalt von Getreidekörnern liegt mit 1,9%
höher als bei den Kohlen. Die Schwefelgehalte aller Biomassen liegen deutlich unter den
Schwefelgehalten der Kohlen. Den höchsten Chlorgehalt weist Getreidestroh auf, das
durch die Düngung Chlor als Begleitstoff aufnimmt. Insgesamt ist festzuhalten, dass
die holzartigen Biomassen, und darin vor allem Nadelholz, die geringsten Anteile an
Stickstoff, Schwefel und Chlor aufweisen.

Die drei Elemente Kalium, Magnesium und Kalzium haben entscheidenden Einfluss auf
die Verbrennung, da steigende Kalium- und Magnesiumgehalte im Brennstoff die Ascheer-
weichungstemperaturen reduzieren, während Kalzium eine entgegengesetzte Wirkung
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Abbildung 2.5: Mittlere, minimale und maximale Gehalte an N, S, Cl in biogenen Fest-
brennstoffen im Vergleich zu Braun- und Steinkohle, eigene Darstellung
mit Daten für Biomasse aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle
aus Fritsche [2010a]

hat [vgl. Hartmann et al., 2000a, S. 102 f.]. Abbildung 2.6 zeigt, dass die Magnesium-
gehalte aller Biomassen einheitlich bei ca. 0,1% liegen, während es beim Kalium- und
Kalziumgehalt erhebliche Unterschiede gibt: Holzartige Biomasse weist die niedrigsten
Kaliumgehalte auf, während sie leicht höhere Gehalte an Kalzium beinhaltet, was deutlich
höhere Ascheerweichungstemperaturen gegenüber den anderen Biomassen erwarten lässt
(vgl. Kapitel 2.1.1.4.2).

Ähnlich genaue Angaben für die Gehalte an Kalium, Magnesium und Kalzium sind in
der Literatur für Braun- und Steinkohle nicht vorhanden. Da sich diese Elemente jedoch
in den Aschen der Brennstoffe wiederfinden lassen, gibt die Zusammensetzung der Asche
einen ersten Hinweis darauf, dass die Kaliumgehalte in fossilen Festbrennstoffen sehr gering
sind: Die Aschen von Stein- und Braunkohle beinhalten vor allem Siliziumdioxid (SiO2 –
Sand), Aluminiumoxide (Al2O3) und Eisenoxide (Fe2O3). Der Anteil an Kalziumoxiden
bzw. die Summe aus Kalzium- und Magnesiumoxiden beträgt zwischen 3% und 15%.
Bei einem realistischen Aschegehalt von 10% ergibt sich überschlägig ein Kalzium-
bzw. Kalzium- und Magnesiumgehalt im Brennstoff von ca. 0,3% bis 1,5%, der in dem
Bereich der untersuchten Biomassen liegt. Für Kalium werden keine Angaben bei der

28



2 Grundlagen

Aschezusammensetzung gemacht, was auf deutlich niedrigere Gehalte hindeutet [vgl.
Strauß, 2006, S. 39], [vgl. Joos, 2006, S. 27].
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Abbildung 2.6: Mittlere, minimale und maximale Gehalte an K, Mg, Ca in biogenen Fest-
brennstoffen, eigene Darstellung mit Daten für Biomasse aus Hartmann
et al. [2000b, S. 148 f.]

2.1.1.4.2 Brennstoffrelevante Eigenschaften Unter die brennstoffrelevanten Eigen-
schaften fallen das Ascheerweichungsverhalten, der Wassergehalt, der Aschegehalt, der
Anteil an flüchtigen Bestandteilen und der Heizwert, die im Folgenden näher ausgeführt
werden. Die genauen Angaben für die brennstoffrelevanten Eigenschaften sind im Anhang
in Tabelle A.2 zu finden.

Ascheerweichungsverhalten Das Ascheerweichungsverhalten wird durch die Tempera-
tur der folgenden vier Punkte definiert: Sinterbeginn (Schrumpfen auf 95% der Ausgangs-
größe), Erweichungsbeginn (Abrundung der Kanten), Halbkugelpunkt (Halbkugel-Form)
und Fließpunkt (Probekörper auf 33% der Ursprungshöhe zerflossen) [vgl. Kaltschmitt
et al., 2009, S. 361]. Bereits ab dem Sinterbeginn kann es zu Verklebungen kommen, die
zu Ablagerungen im Feuerraum oder an den Wärmeübertragungsflächen führen können,
wodurch Hochtemperaturkorrosion begünstigt wird [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 87 f.].
Die Ascheerweichungstemperaturen werden maßgeblich durch die Gehalte an Kalium,
Magnesium und Kalzium beeinflusst (vgl. Kapitel 2.1.1.4.1).
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Abbildung 2.7: Ascheerweichungstemperaturen von biogenen Festbrennstoffen im Ver-
gleich zu Braun- und Steinkohle, eigene Darstellung mit Daten für Bio-
masse aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Steinkohle aus Jannsen
[2008, Anhang 8], für Braunkohle aus Muhammadieh [2007, S. 117]

Für holzartige Brennstoffe liegen die Ascheerweichungstemperaturen oberhalb bzw. im
gleichen Bereich wie für Stein- und Braunkohle (vgl. Abbildung 2.7). Der Sinterbeginn für
Getreidekörner ist mit durchschnittlich 705 °C sehr niedrig; der Fließpunkt ist bereits bei
850 °C erreicht. Insgesamt liegen die Ascheerweichungstemperaturen aller nicht-holzartigen
Biomassen unter den Werten für Stein- und Braunkohle.

Wassergehalt Der Wassergehalt ist das Verhältnis zwischen dem in der Biomasse
enthaltenen Wasser und der feuchten Biomasse (inkl. Wasser). Dahingegen wird unter
der Brennstofffeuchte das Verhältnis zwischen dem in der Biomasse enthaltenen Wasser
und der trockenen Biomasse verstanden. In dieser Arbeit wird die Brennstofffeuchte nicht
verwendet.

Mit zunehmendem Wassergehalt nimmt der Heizwert des Brennstoffs ab, da zum einen
weniger brennbare Bestandteile im Brennstoff enthalten sind und zum anderen die im
Brennstoff enthaltene Feuchtigkeit bei der Verbrennung verdampft und diese Verdamp-
fungswärme im Rauchgas in der Regel nicht mehr genutzt werden kann. Formel 2.1 zeigt
die Berechnung des Heizwertes im feuchten Zustand (HI). HI,wf ist der Heizwert im
wasserfreien Zustand und w der Wassergehalt. ∆hH2O=2,441MJ/kg stellt die Verdamp-
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fungswärme von Wasser bei 25 °C dar [vgl. Hartmann et al., 2000a, S. 7].5 Wenn ein Teil
des im Rauchgas enthaltenen Wasserdampfes auskondensiert und energetisch genutzt
wird, so reduziert sich der Subtrahend im Zähler der Formel 2.1. Wird der Wasserdampf
vollständig auskondensiert, so handelt es sich um den Brennwert.

HI = HI,wf · (1 − w) − ∆hH2O · w (2.1)

Brennstoffe wie Kohle oder Biomasse verfügen immer über einen gewissen Wassergehalt,
der durch die sie umgebende Luftfeuchte nach unten begrenzt ist. Der Wassergehalt
von Steinkohlen schwankt zwischen 5% und 23% und liegt im Mittel bei 8,7%. Rohe
Braunkohle enthält mit durchschnittlich 53,4% deutlich mehr Wasser (Schwankungsbreite
von 50% bis 56%) [vgl. Fritsche, 2010a], während der Wassergehalt bei Braunkohlenstaub
und Wirbelschichtbraunkohle auf 10% bis 20% reduziert wird (vgl. Kapitel 3.2.2.1).
Der Wassergehalt der Biomasse kann zwischen 8% und 65% schwanken. Erntefrische
holzartige Biomasse hat einen Wassergehalt von 45% bis 60%. Dieser kann durch
„passive“ Lufttrocknung auf 10% bis 20% reduziert werden. Halmgutartige Biomasse
und Getreidekörner, die im Sommer geerntet werden, haben maximal 15% Wassergehalt.
Holzpellets haben in der Regel einen Wassergehalt von 7% bis 10%, da diese aus
lufttrockenem Sägemehl hergestellt werden [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 358].
Neben der Reduktion des Heizwerts hat ein hoher Wassergehalt in der Biomasse

weitere Nachteile. Zum einen wird die Lagerfähigkeit eingeschränkt, da bereits ab 16%
Wassergehalt ein biologischer Substanzabbau durch Pilze und Bakterien einsetzt und sich
das Risiko einer Selbstentzündung erhöht [vgl. Hartmann et al., 2000a, S. 7]. Zum anderen
kann sich durch den höheren Wassergehalt die Verbrennungstemperatur und damit
die Feuerungswärmeleistung im Kessel reduzieren. Darüber hinaus bewirkt der höhere
Wassergehalt eine höhere Dichte der Biomasse, was unter Umständen die Transportkosten
beeinflussen kann.

Aschegehalt, flüchtige Bestandteile, Heizwert Die Asche besteht unter anderem aus
den anorganischen Bestandteilen, die nach der Verbrennung zurückbleiben. Der Aschege-
halt eines Brennstoffs beeinflusst zum einen die Umweltauswirkungen (Staubemissionen)
und zum anderen die zu entsorgenden bzw. zu verwertenden Verbrennungsrückstände [vgl.
Kaltschmitt et al., 2009, S. 359]. Bei der Verbrennung in zirkulierenden Wirbelschicht-

5In dieser Arbeit werden grundsätzlich Größengleichungen dargestellt, die unabhängig von den verwendeten
Einheiten die mathematische Beziehung zwischen Größen beschreiben [vgl. Blankenburg, 2011, S. 5]. In
der Regel werden im Text und im Formelzeichenverzeichnis jedoch für alle Größen die in dieser Arbeit
verwendeten Einheiten angegeben, um die Nachvollziehbarkeit der Formeln zu erhöhen.
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kesseln wird die Asche als Wirbelbett verwendet (vgl. Kapitel 2.1.1.6). Die niedrigsten
Aschegehalte in Bezug auf die Brennstofftrockenmasse haben die holzartigen biogenen
Brennstoffe mit weniger als 1%, während Braun- und Steinkohle 8% bis 11% aufwei-
sen (vgl. Abbildung 2.8, links). Dazwischen liegen mit 2% bis 6% die halmgutartigen
Biomassen.
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Abbildung 2.8: Aschegehalte, flüchtige Bestandteile und Heizwerte von biogenen Fest-
brennstoffen im Vergleich zu Braun- und Steinkohle, eigene Darstellung
mit Daten für Biomasse aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle
aus Fritsche [2010a] (Aschegehalt und Heizwert) sowie aus Kaltschmitt
et al. [2009, S. 360, S. 365] (flüchtige Bestandteile)

Die flüchtigen Bestandteile eines Brennstoffs sind diejenigen brennbaren Gase, die beim
Erhitzen unter definierten Bedingungen (unter Luftausschluss, nach sieben Minuten, bei
900 °C) freigesetzt werden. Der Anteil an flüchtigen Bestandteilen bestimmt erheblich
die Konstruktion des Feuerraums, da ein hoher Anteil an flüchtigen Bestandteilen einen
größeren Feuerraum und eine erhöhte Sekundärluftzufuhr bedingt [vgl. Kaltschmitt et al.,
2009, S. 355 f.]. Abbildung 2.8 lässt im mittleren Diagramm erkennen, dass der Anteil
an flüchtigen Bestandteilen bei Biomassen zwischen 76% und 82% liegt, wobei sich
die holzartigen Biomassen am oberen Ende befinden. Steinkohle hat dahingegen einen
durchschnittlichen Anteil von 35%. Braunkohle liegt mit 52% dazwischen.

Der Heizwert ist die Wärmemenge je Brennstoffmasse, die bei der vollständigen Oxida-
tion des Brennstoffs abgegeben werden kann. Dabei ist diejenige Energie nicht enthalten,
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die als Kondensationswärme des Wasserdampfes im Abgas an die Umwelt abgegeben wird
(außer bei Brennwerttechnik). Der spezifische Heizwert im wasserfreien Zustand ist bei der
Steinkohle mit 28MJ/kg deutlich höher als bei den biogenen Brennstoffen, die zwischen
17MJ/kg und 19MJ/kg liegen. Der deutlich höhere Heizwert der Steinkohle lässt sich
durch den sehr geringen Sauerstoffgehalt (ca. 10%) und dem gegenüber Biomasse hohen
Anteil an Kohlenstoff und Schwefel erklären, die unter Wärmeabgabe oxidieren können
(vgl. Abbildung 2.8). In der Praxis wird der Heizwert vom tatsächlichen Wassergehalt
erheblich beeinflusst.

2.1.1.4.3 Physikalisch-mechanische Eigenschaften Durch die unterschiedlichen Auf-
bereitungstechniken werden die physikalisch-mechanischen Eigenschaften von Brennstof-
fen definiert. Dazu zählen unter anderem die Schüttdichte, die Größenverteilung und die
Brückenbildungsneigung.

Schüttdichte Die Schüttdichte ist der Quotient aus der Masse und dem geschüttetem
Volumen des Energieträgers. Mit steigendem Lufteinschluss zwischen den einzelnen Brenn-
stoffstücken sinkt die Schüttdichte. Rohe Braun- und Steinkohlen bestehen aus Brocken
unterschiedlicher Größe, die für die Verbrennung gemahlen werden, und haben eine
Schüttdichte von 650 kg/m3 bis 750 kg/m3 (Braunkohle) bzw. 750 kg/m3 bis 1000 kg/m3

(Steinkohle) [vgl. Merklinger, o. J., S. 1]. Holzartige Biomasse kann für die Verbrennung
in Heizkraftwerken entweder als Rundholz, als Holzhackschnitzel oder als Holzpellets
vorliegen. Dabei ist die Schüttdichte von Holzpellets mit 650 kg/m3 am höchsten, während
Holzhackschnitzel einen Wert von 175 kg/m3 bis 271 kg/m3 erreichen (bei 15% Wasserge-
halt, vgl. Abbildung 2.9). Eine ebenfalls sehr hohe Schüttdichte mit 760 kg/m3 weisen
Getreidekörner auf. Halmgutartige Brennstoffe werden üblicherweise zu Quaderballen
von ca. 2m Länge gepresst. Die Schüttdichte dieser Ballen liegt zwischen 140 kg/m3 und
190 kg/m3.

Wird die in Abbildung 2.9 dargestellte Schüttdichte mit dem in Abbildung 2.8 dar-
gestellten Heizwert multipliziert, so ergibt sich der volumenspezifische Energiegehalt
(Energiedichte). Dieser kann bei Biomasse um den Faktor zehn kleiner sein als bei fossilen
Energieträgern und ist von besonderem Interesse, wenn die Brennstoffe über größere
Strecken transportiert werden. Darauf wird in der Analyse der Nachhaltigkeit in Kapitel 5
näher eingegangen.

Größenverteilung und Brückenbildung Die Partikelgrößenverteilung bei Hackgut wird
beispielsweise nach der ÖNORM M7133 in drei Klassen eingeteilt: G 30, G 50 und G100.
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Abbildung 2.9: Schüttdichte von biogenen Festbrennstoffen im Vergleich zu Braun- und
Steinkohle, eigene Darstellung mit Daten für Biomasse aus Eltrop et al.
[2007, S. 89 f.], für Steinkohle aus Merklinger [o. J., S. 1]

Neben zulässigen Maximalwerten für Kantenlänge und Querschnitt wird ebenfalls der
maximale Feinanteil begrenzt [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 88].

Unter Brückenbildung versteht man das Entstehen von Hohlräumen bei der Brennstoff-
entnahme aus Pufferspeichern, wodurch die Brennstoffversorgung unterbrochen werden
kann. Die Brückenbildung wird durch einen erhöhten Wassergehalt, hohe Schütthöhen
und den Anteil an Überlängen begünstigt [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 89]. Durch den
niedrigen Wassergehalt und das Fehlen von Überlängen entstehen bei Steinkohlen nur
selten Brücken. Ein ähnliches Verhalten weisen Holzpellets auf, so dass im Gegensatz zu
Holzhackschnitzeln hier auch hohe Mitverbrennungsanteile von 50% in konventionellen
Kohlekraftwerken erreicht werden können [vgl. Vogel et al., 2011, S. 4], [vgl. Koornneef
et al., 2011, S. 2].

2.1.1.5 Verbrennungsverhalten fester Biomasse

Im Folgenden wird auf die thermo-chemische Umwandlung und die Schadstoffbildung
fester Biomasse näher eingegangen.
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2.1.1.5.1 Thermo-chemische Umwandlung Bei der Verbrennung reagieren die brenn-
baren Bestandteile im Brennstoff (Kohlenstoff, Wasserstoff und Schwefel) mit Sauerstoff
und setzen dabei Wärmeenergie frei. Der Vorgang der thermo-chemischen Umwandlung
kann in vier Teilprozesse unterteilt werden, die sich vor allem im Temperaturniveau und
im Luftverhältnis unterscheiden (vgl. Abbildung 2.10). Im engeren Sinne darf nur der
vierte Teilprozess, die Oxidation, als eigentliche Verbrennung bezeichnet werden. Diese
Teilprozesse finden bei der Verbrennung von Biomasse und Kohlen auf ähnliche Weise
statt.
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Während der Aufheizung und Trocknung (0 °C bis 200 °C) wird unter Wärmezufuhr das
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im Brennstoff gespeicherte Wasser in Form von Wasserdampf abgegeben. Anschließend
findet unter Sauerstoffausschluss die pyrolytische Zersetzung statt (200 °C bis 600 °C). Je
nach Temperaturniveau kann hierbei als Hauptprodukt torrefizierte Biomasse (250 °C
bis 300 °C), Holzkohle (> 500 °C) oder brennbares Gas, Pyrolyseöl bzw. -koks (450 °C
bis 600 °C) entstehen [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 377 ff.]. Bei Biomassen werden
typischerweise 85% der Trockenmasse als Brenngas freigesetzt (vgl. Abbildung 2.10),
während bei Steinkohle der Anteil der flüchtigen Bestandteile bei maximal 30% bis 40%
liegt (vgl. Kapitel 2.1.1.4.2).
In der anschließenden Phase der Vergasung (500 °C bis 1000 °C) wird bei lokal un-

terstöchiometrischer Sauerstoffzufuhr der noch vorliegende Kohlenstoff (ca. 15% des
Trockenbrennstoffs) zu Kohlenstoffmonoxid teilverbrannt. Abschließend werden die in der
Pyrolyse und Vergasung (700 °C bis 1200 °C) entstandenen Brenngase unter Sauerstoff-
überschuss und unter Wärmefreigabe zu Kohlenstoffdioxid und Wasserdampf oxidiert
[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 380]. Dabei steht der im Brennstoff enthaltene Sauerstoff
(ca. 40% bis 50%) für die Oxidation ebenfalls zur Verfügung, so dass der „externe“
Sauerstoffbedarf gegenüber fossilen Energieträgern geringer ausfällt.

2.1.1.5.2 Schadstoffbildung Die Schadstoffbildung im Verbrennungsprozess ist vor
allem deswegen von Interesse, weil das Rauchgas bei dem bislang gängigsten CO2-Ab-
scheidungsverfahren mittels Monoethanolamin möglichst geringe Verunreinigungen an
Staub, SO2, NOx und O2 aufweisen sollte [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 218].
Neben Wasserdampf und Kohlenstoffdioxid, die die gewünschten Ergebnisse der voll-

ständigen Verbrennung darstellen, ergeben sich ebenfalls Produkte unvollständiger Ver-
brennung und weitere Emissionen wie Staub, Schwefel- oder Stickoxide. Als Produkte
unvollständiger Verbrennung werden vor allem Kohlenstoffmonoxid (CO) und Kohlenwas-
serstoffe (CxHy) verstanden, die durch eine ausreichend hohe Temperatur (mindestens
850 °C), eine Verweilzeit von mindestens 0,5 Sekunden und eine ausreichende Verwirbe-
lung mit genügend Verbrennungsluft weitestgehend vermieden werden können [vgl. Eltrop
et al., 2007, S. 100]. Bei der Verbrennung von holzartigen Abfällen wird im Rahmen der
17. Bundesimmissionsschutzverordnung neben einer Mindesttemperatur von 850 °C sogar
eine Verweilzeit von 2 Sekunden gefordert [vgl. Bundestag, 2009a, S. 5].
Zu den weiteren Emissionen zählen neben Staub, Schwefel- und Stickoxiden auch

Chlorverbindungen, für die zum einen jeweils gesetzliche Emissionsgrenzwerte gelten und
die zum anderen Auswirkungen auf die Auswahl des CO2-Abscheidungsverfahrens haben
können (vgl. Kapitel 3.2.2.2).

Stäube sind schwebefähige Feinpartikel von bis zu 100 µm Größe, die entweder Produkte
vollständiger Verbrennung, wie z. B. Aschebestandteile, oder Produkte unvollständiger
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Verbrennung, wie z. B. Ruß, sein können. Die Mehrheit der Feinpartikel bei moderner
Biomasseverbrennung besteht aus Produkten vollständiger Verbrennung. Ein direkter
Zusammenhang zwischen Aschegehalt und Staubemissionen besteht allerdings nicht:
Halmgutartige Brennstoffe emittieren trotz geringerer Aschegehalte größere Feinpartikel-
mengen als holzartige Biomasse [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 104]. Zur sicheren Einhaltung
der Emissionsgrenzwerte werden Zyklone, Elektrofilter und Gewebefilter eingesetzt.
Die bei der Verbrennung entstehenden Schwefeloxide bestehen zu 99% aus SO2 und

zu 1% aus SO3, die jeweils in Verbindung mit Wasserdampf zu korrosiver Schwefelsäure
(H2SO4) reagieren können. SO3 stellt zwar die für Schwefel höchste Oxidationsstufe dar,
wird jedoch bei atmosphärischem Druck nur mit Hilfe von Katalysatoren erreicht. Neben
dieser gasförmigen Freisetzung über die Abgase kann ein Teil des Schwefels, der über
den Brennstoff eingetragen wird, in der Asche (vor allem mittels Kalium) eingebunden
werden (je nach Staubabscheidung 40% bis 90%, bei halmgutartiger Biomasse 45% bis
50%) [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 101 f.], [vgl. Joos, 2006, S. 85], [vgl. SWFL, 2008-2013].
Stickstoffoxide (NOx) bestehen zu 95% aus NO und zu 5% aus NO2. NOx kann auf

drei Arten gebildet werden: Aus dem Brennstoffstickstoff, thermisch oder prompt. Die
zwei letztgenannten Arten können vernachlässigt werden, da diese erst ab 1500 °C im
nennenswerten Umfang entstehen können. Die Bildung von NOx aus dem Brennstoffstick-
stoff nimmt ebenfalls mit sinkender Brennraumtemperatur und in unterstöchiometrischer
Umgebung ab, da hier vor allem der erwünschte molekulare Stickstoff (N2) gebildet wird.
Um die NOx-Emissionen darüber hinaus gering zu halten, können Verbrennungsluft oder
Brennstoff gestuft werden oder Reduktionsmittel zugegeben werden. Bei der gestuften
Luftzuführung wird im Bereich der Primärluft unterstöchiometrisch verbrannt, damit
möglichst wenig Stickstoff oxidieren kann, und es wird im Bereich der Sekundärluft ausrei-
chend Sauerstoff eingebracht, um einen möglichst optimalen CO-Ausbrand zu erreichen.
Bei der Brennstoffstufung wird in die NOx-reichen „Zwischenabgase“ ein zweiter Brenn-
stoff eingebracht, der das NOx reduzieren soll. Bei der Zugabe von Reduktionsmitteln
wird beispielsweise Ammoniak oder Harnstoff in die Brennkammer eingedüst, wodurch
NOx abgebaut wird. Abschließend ist festzuhalten, dass ein erhöhter Stickstoffgehalt im
Brennstoff in der Regel auch zu höheren NOx-Emissionen führt [vgl. Eltrop et al., 2007,
S. 102 ff.].
Bei der Verbrennung von Halmgütern können Chlorverbindungen entstehen, die (zu-

sammen mit SO2) starke Auswirkungen auf Verschmutzung, Verschlackung und Korrosion
haben können. Die Gefahr von polychlorierten Dioxinen und Furanen erscheint gering, da
diese von sich aus vor allem in einem Temperaturbereich von 360 °C bis 400 °C gebildet
werden, der in großen Feuerungen deutlich übertroffen wird [vgl. Eltrop et al., 2007,
S. 100 f.].
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2.1.1.6 Feuerungsvarianten für feste Biomasse

Um feste Biomasse zu verbrennen, existieren im Wesentlichen drei technische Varianten,
die in Größenordnungen gebaut werden, die für CCS-Maßstäbe relevant sind. Aufgrund
der spezifischen Investitionskosten (vgl. Kapitel 2.2.1) wird eine Anlagengröße mit einer
Feuerungswärmeleistung (FWL) ab 50MW als relevant angesehen. Die drei technischen
Varianten sind Festbettfeuerungen, Wirbelschichtfeuerungen und Staubfeuerungen. Die
Verfeuerung von gasförmiger Biomasse (Biomethan) wird in Kapitel 2.1.2.3 näher behan-
delt.

Die Vorschubrostfeuerung als Variante der Festbettfeuerung wird mit Feuerungswärme-
leistungen von bis zu 50MW bis 60MW errichtet und ist besonders für Brennstoffe mit
einem hohen Wassergehalt geeignet. Hierbei wird der Brennstoff mittels einer Förder-
schnecke oder einer Kolbenbeschickung seitlich in die Brennkammer eingebracht und bei
Temperaturen von 1000 °C bis 2000 °C verbrannt. Der recht grobe Brennstoff wird mit
Hilfe des Rosts von der Aufgabeschnecke (vgl. Abbildung 2.11, links) zum Ascheaustrag
gefördert und durchläuft währenddessen die Phasen der Trocknung, Pyrolyse, Entgasung
und Verbrennung [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 120 f.], [vgl. Strauß, 2006, S. 138].
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Abbildung 2.11: Vorschubrostfeuerung (Gegenstromprinzip) [Kaltschmitt et al., 2009,
S. 504]

In der Wirbelschichtfeuerung wird das Wirbelbett, das zu 2% bis 5% aus Brennstoff
und zu 95% bis 98% aus Inertmaterial (z. B. Sand, Asche) besteht, durch Primärluf-
teindüsung von unten in der Schwebe gehalten. Die Verbrennung findet bei 800 °C bis
900 °C statt, so dass nur geringe Mengen an NOx gebildet werden und die Gefahr von
Versinterungen reduziert ist. Bei der stationären Wirbelschichtfeuerung (FWL bis ca.
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50MW, neuere Anlagen bis zu 300MW) wird der Brennstoff auf ca. 90mm aufgemahlen
und von der Primärluft in der Schwebe gehalten. Dahingegen beträgt die Brennstoffgröße
bei der zirkulierenden Wirbelschichtfeuerung ca. 40mm und das Wirbelbett wird durch
eine stärkere Primärluftzugabe aus der Wirbelbrennkammer nach oben ausgetragen. Im
nachgeschalteten Zyklon wird das Wirbelbett vom Rauchgas getrennt und wieder in die
Wirbelbrennkammer zurückgeführt (vgl. Abbildung 2.12). Zirkulierende Wirbelschich-
ten werden bis zu einer Feuerungswärmeleistung von 250MW (neuere Anlagen bis zu
1000MW) ausgeführt [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 122 f.], [vgl. Cavezzali et al., 2009, S. F-5].

Asche-
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Verbren-
nungsluft

Wirbelbrenn-
kammer

Primärluft

Sekundärluft

Brennstoffe

Wärme-
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Rauchgas Rauchgasreinigung, 
Verbrennungsluft-

vorwärmung, Kamin

Zyklon

Abbildung 2.12: Zirkulierende Wirbelschichtfeuerung, eigene Darstellung auf Basis von
SWFL [2008-2013]

Staubfeuerungen eignen sich vor allem für sehr feine Biomassen, die mit einem Wasser-
gehalt von weniger als 20% vorliegen (z. B. gemahlene Holzpellets), da der Brennstoff
vor der Verbrennung auf Korngrößen von kleiner 0,1mm zerkleinert wird. Die Staubfeue-
rungstechnik ist das übliche Verfahren für die Verbrennung von fossilen Kohlen und wird
bei Feuerungswärmeleistungen von mehr als 1000MW eingesetzt. Die Verbrennungstem-
peratur liegt mit 1400 °C deutlich über den beiden vorgenannten Verbrennungstechniken
[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 520 f.], [vgl. Strauß, 2006, S. 141, S. 152].

Die Wärmeenergie in den Rauchgasen wird anschließend an das Arbeitsmedium Wasser
übergeben, das zu überhitztem Wasserdampf erwärmt wird (im kleineren Leistungsbereich
kann auch Thermoöl zum Einsatz kommen). Hierfür zirkuliert das Wasser in Stahlrohren,
die sich an den Wänden der Brennkammer oder im späteren Rauchgasweg befinden. In
der sogenannten Trommel wird der Wasserdampf vom Wasser getrennt, um diesen Dampf
weiter zu überhitzen, bis die gewünschten Dampfparameter (Druck, Temperatur) für die
nachfolgende Dampfturbine erreicht sind (vgl. Kapitel 2.1.2.2). Diese Überhitzungsrohre
weisen die höchsten Oberflächentemperaturen und somit die größte Korrosionsgefahr auf.
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2.1.1.7 Vergasungsvarianten für feste Biomasse

Neben der direkten Verbrennung der Biomasse kann als ein Zwischenschritt ebenfalls ein
Produktgas erzeugt werden (vgl. Kapitel 2.1.1.2), das anschließend in einer Gasturbine mit
einem höheren elektrischen Wirkungsgrad energetisch genutzt werden kann. Obwohl die
Vergasung im Gegensatz zur Verbrennung noch nicht im kommerziellen Bereich betrieben
wird [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 137], wird sie näher vorgestellt, da sie elementarer
Bestandteil einer der derzeit aussichtsreichsten CO2-Abscheidungstechniken ist (vgl.
Kapitel 2.1.3.1.1).
Anlagentechnisch wird bei der Vergasung zwischen dem Festbettvergaser, dem Wir-

belschichtvergaser und dem Flugstromvergaser unterschieden (vgl. Abbildung 2.13). Die
für die Vergasung notwendige Wärmeenergie kann entweder durch eine Teilverbrennung
(autotherm) erzeugt oder von außen (allotherm) hinzugefügt werden. Als Vergasungsmit-
tel kann Luft, Sauerstoff, Wasserdampf, Kohlenstoffdioxid oder Wasserstoff eingesetzt
werden, wodurch die Zusammensetzung des Produktgases variiert. Die Produktgaszusam-
mensetzung wird ebenfalls durch Temperatur, Druck und Biomasseart beeinflusst [vgl.
Kaltschmitt et al., 2009, S. 600 ff.].

Brennstoff

Wirbelschichtvergaser
(zirkulierend)

Vergasungsmittel
(Luft, Sauerstoff, 
Wasserdampf etc.)

Produktgas

FlugstromvergaserFestbettvergaser

Wirbelbett

Umlauf

Abbildung 2.13: Verschiedene Vergasungssysteme, eigene Darstellung auf Basis von Kalt-
schmitt et al. [2009, S. 602]

Neben den brennbaren Gasen (H2, CO und CH4) und Inertgasen (H2O und CO2) enthält
das Produktgas ebenfalls Verunreinigungen wie Teere (Kohlenwasserstoffverbindungen)
und Partikel. Diese müssen herausgefiltert werden oder durch ein hohes Temperaturniveau
vermieden werden, um eine anschließende Nutzung in einer Gasturbine oder einem
Gasmotor ohne Ablagerungen oder Korrosion zu ermöglichen. Als Filtertechniken werden
Anlagen wie Zyklone, Gewebefilter, Elektrofilter und Wäscher eingesetzt, die ebenfalls
bei der Rauchgasreinigung Anwendung finden [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 628 ff.],
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[vgl. Larson et al., 2005, S. 10].

2.1.1.8 Biogas und Biomethan

Biogas wird mittels anaerober Fermentation aus fester bzw. flüssiger Biomasse mit Hilfe
von verschiedenen Mikroorganismen erzeugt. Diese Umwandlung läuft in vier Phasen
ab, in denen verschiedene Bakterien das Ausgangsmaterial zu Biogas umwandeln [vgl.
Hofmann et al., 2009, S. 16 f.].

Im Folgenden werden zunächst die relevanten Gaseigenschaften vorgestellt, bevor auf
die Reinigungsverfahren und den derzeitigen Status quo näher eingegangen wird.

2.1.1.8.1 Gaseigenschaften Biogas besteht hauptsächlich aus Methan und Kohlenstoff-
dioxid sowie aus unerwünschten Begleitstoffen wie Schwefelwasserstoff und Wasserdampf
(vgl. Tabelle 2.1). Hierbei handelt es sich nicht um Massenanteile, wie für Festbrenn-
stoffe üblich, sondern um Stoffmengen- bzw. Molanteile, die für gasförmige Brennstoffe
gewöhnlich angegeben werden. In Tabelle 2.1 sind ebenfalls die Anforderungen an das
aufbereitete Biogas gemäß DVGW G260/G262 enthalten, um dieses in das Erdgasnetz
einspeisen zu können (sogenanntes Biomethan).

Des Weiteren müssen ein definierter Brennwert (HS) undWobbe-Index (WS) eingehalten
werden. Während bei Festbrennstoffen üblicherweise der Heizwert angegeben wird, wird
bei gasförmigen Brennstoffen der Brennwert verwendet, da die in den Rauchgasen
enthaltene Kondensationsenergie häufig genutzt wird. Der Wobbe-Index ist das Verhältnis
aus dem Heizwert und der Quadratwurzel der Dichte. Die Einhaltung dieses Wertes ist
für den Verbrennungsprozess sehr wichtig, da größere Abweichungen beispielsweise zu
Ruß- oder CO-Bildung führen können [vgl. Nordmeyer, 2008, S. 183]. Der Brennwert
von Roh-Biogas liegt in einem Bereich von 5,5 kWh/m3 bis 7,5 kWh/m3, der Brennwert
von Biomethan zwischen 9,0 kWh/m3 und 11,0 kWh/m3. Für die Einspeisung in das
Erdgasnetz wird ein Brennwert von 8,4 kWh/m3 bis 13,1 kWh/m3 gefordert. Der Wobbe-
Index von Roh-Biogas liegt zwischen 5,5 kWh/m3 und 10,0 kWh/m3, der Wobbe-Index
von Biomethan in einem Bereich von 11,0 kWh/m3 bis 15,0 kWh/m3. Für die Einspeisung
in Erdgasnetze der Gruppe L (low) reichen geringere Wobbe-Indizes von 10,5 kWh/m3

bis 13,0 kWh/m3, während für Erdgasnetze der Gruppe H (high) ein Wobbe-Index von
12,8 kWh/m3 bis 15,7 kWh/m3 gefordert wird [vgl. Schulte-Schulze Berndt, 2008, S. 74],
[vgl. DVGW, 2008, S. 13].

Eine Aufbereitung und Einspeisung des Biogases bietet sich an, da häufig bei der direk-
ten Verbrennung in dezentralen Blockheizkraftwerken die Wärme nicht vollständig genutzt
werden kann. Für die in dieser Arbeit untersuchte Kopplung von Biogas-Heizkraftwerken
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Tabelle 2.1: Zusammensetzung von Roh-Biogas und Biomethan sowie Erdgasqualität
gemäß DVGW G260/G262, eigene Darstellung mit Daten aus Hofmann
et al. [2009, S. 65], Schulte-Schulze Berndt [2008, S. 74], DVGW [2008, S. 13],
DVGW [2011, S. 11]

Komponente Roh-Biogas Biomethan DVGW G260/G262

Methan (CH4) 45% bis 70% 80% bis 99% gemäß Brennwert
Kohlenstoffdioxid
(CO2)

25% bis 55% <1% bis 5% <6%

Stickstoff (N2) 0,01% bis 5% 0% bis 2% k.A.
Sauerstoff (O2) 0,01% bis 2% 0% bis 0,5% 0,5% bzw. 3,0%
Schwefelwas-
serstoff (H2S)

10mg/m3 bis
30 g/m3

<1mg/m3 <5mg/m3

Wasserstoff (H2) < 200 ppm <500 ppm <5%
Siloxane (SiOx) < 0,1mg/m3 bis

5mg/m3
<1mg/m3 k.A.

Kohlenwasser-
stoffe (CxHy)

< 100 ppm <10ppm <Kondensationspunkt

Wasser (H2O) gesättigt (100%
r.F.), entspricht
3,1% (bei 25 °C
und 1013mbar)

< 0,3mg/m3 <Kondensationspunkt

mit CO2-Abscheidung ist eine Biogas-Aufbereitung und Einspeisung in das Erdgasnetz
ebenfalls notwendig, um das Biomethan zu großen Gasturbinen zu transportieren, für
die es bereits Untersuchungen zur CO2-Abscheidung gibt und die üblicherweise für den
Brennstoff Erdgas ausgelegt sind.

2.1.1.8.2 Reinigungsverfahren Auch für den Einsatz in den dezentralen Blockheiz-
kraftwerken wird das Biogas bereits entfeuchtet, da das Biogas nach dem Fermenter zu
100% wassergesättigt ist, und entschwefelt, um die Standzeit der Motoren zu verlängern.
Um die nach DVGW Arbeitsblatt 260 geforderte Gasqualität zu erreichen, ist jedoch eine
weitere Feinreinigung notwendig. Hierunter fallen vor allem eine Entstaubung, weitere
Trocknung und Entschwefelung sowie eine CO2-Abtrennung [vgl. Hofmann et al., 2009,
S. 25 f.].
Als Entschwefelungsverfahren können biologische Verfahren im Fermenter oder einer

späteren Prozessstufe zum Einsatz kommen, bei denen durch Zugabe von Sauerstoff die
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Bildung von Schwefelbakterien unterstützt wird, die unerwünschten Schwefelwasserstoff
in elementaren Schwefel umwandeln. Eine andere Variante ist die Entschwefelung mittels
Eisenchelaten, wobei der Schwefelwasserstoff in einer Redoxreaktion zu elementarem
Schwefel umgewandelt wird. Alternativ kann auch mit imprägnierter oder dotierter
Aktivkohle entschwefelt werden [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 896 f.].

Für die CO2-Abtrennung aus Biogasanlagen werden Verfahren eingesetzt, die auch für
die Aufbereitung von Roh-Erdgas verwendet werden. Üblicherweise werden alkalische
Aminwäschen, die Druckwechseladsorption und die Druckwasserwäsche zum Einsatz ge-
bracht [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 897], [vgl. dena, 2012a, S. 1 f.]. Die CO2-Abtrennung
durch Aminwäschen gelingt, indem das CO2 mit dem Absorbens eine chemische Verbin-
dung eingeht. Anschließend wird dem Absorbens durch Wärmezugabe das CO2 wieder
ausgetrieben (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2). Bei der Druckwechseladsorption wird das im Biogas
enthaltene CO2 unter Druck (ca. 10 bar) an Aktivkohle adsorbiert. Die Regeneration
der Aktivkohle erfolgt durch Luftspülung bei atmosphärischem Druck, so dass mindes-
tens zwei parallele Waschkolonnen benötigt werden. Im Druckwasserwäscheverfahren
durchströmt das zu reinigende Biogas bei einem Druck von 10 bar eine Waschkolonne
von unten nach oben, in der Wasser im Gegenstrom nach unten tropft. Hierbei werden
das enthaltene CO2 und H2S durch die Wassertropfen absorbiert. Auch möglicherweise
enthaltene Stäube und Mikroorganismen werden hierdurch entfernt [vgl. Kaltschmitt
et al., 2009, S. 898 ff.]. Bei den beiden letztgenannten Verfahren liegt das Biomethan
anschließend auf einem Druckniveau vor, das eine Einspeisung in das Hochdrucknetz
(1 bar bis 4 bar bzw. 4 bar bis 16 bar) ermöglicht [vgl. Hofmann et al., 2009, S. 51 f.].
Hierdurch wird das Problem in Niederdrucknetzen umgangen, dass häufig im Sommer
der örtliche Erdgasverbrauch unter die eingespeiste Biomethanmenge fällt [vgl. Hofmann
et al., 2009, S. 191 f.].

Allgemein ist bei den Biogasaufbereitungsverfahren festzuhalten, dass in diesem Bereich
noch erhebliche Steigerungen der Anlageneffizienz zu erwarten sind, da viele Reinigungs-
verfahren erst seit kurzer Zeit in der Größenordnung von Biogasanlagen eingesetzt werden
[vgl. Urban et al., 2009, S. 61]. Als besonders aussichtsreich werden die Membranverfahren
eingeschätzt, die auf Basis unterschiedlicher Permeabilitäten Gasbestandteile trennen
(vgl. Kapitel 2.1.3.1.2).

2.1.1.8.3 Status quo Biomethan Seit dem Jahr 2006 werden in Deutschland die ersten
beiden Anlagen zur Biogasaufbereitung auf Erdgasqualität betrieben. Bereits im Jahr
2008 sind 5% der gesamten landwirtschaftlichen Biogasleistung zu Biomethan aufbereitet
worden. Bis zum Januar 2012 hat sich die Anzahl der Anlagen auf 77 erhöht; bis zum
Jahr 2013 wird mit einem Zuwachs auf 133 Anlagen gerechnet. Diese Anlagen erzeugen
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eine Einspeiseleistung von 94 000m3/h, was bei einem Heizwert von 10 kWh/m3 einer
Feuerungswärmeleistung von 940MW entspricht. Als Biogasreinigungsverfahren gewinnt
die Aminwäsche immer mehr an Bedeutung und hat mittlerweile mit 33 Anlagen die
klassische Druckwechseladsorption (PSA) mit 17 Anlagen sowie die Druckwasserwäsche
mit 22 Anlagen überholt [vgl. Beil, 2008, S. 16], [vgl. dena, 2012a, S. 1 f.].
Im europäischen Ausland sind bis zum Jahr 2009 rund 60 Anlagen zur Biogasaufbe-

reitung auf Erdgasqualität (vor allem in Schweden, den Niederlanden und der Schweiz)
errichtet worden [vgl. Hofmann et al., 2009, S. 34 f.]. Hier wird bevorzugt die Druckwas-
serwäsche verwendet (z. B. in Schweden zu 80% bis 90%) [vgl. Hofmann et al., 2009,
S. 39 f.].

Die Ziele der Bundesregierung lassen eine deutliche Steigerung in der Zukunft erwarten:
Bis 2020 sollen jährlich 6Mrd.m3 und bis 2030 jährlich 10Mrd.m3 erzeugt werden
[vgl. Nordmeyer, 2008, S. 183]. Im Jahr 2008 ist mehr als 90% des Biomethans im
Stromsektor und weniger als 10% im Wärmesektor eingesetzt worden. Die Verwendung
von Biomethan im Kraftstoffsektor wird bislang als nicht signifikant eingeschätzt [vgl.
Lokau und Nels, 2008, S. 24]. Diese Verwendung könnte jedoch zukünftig gesteigert werden,
da im Rahmen der Biokraftstoff-Nachhaltigkeitsverordnung gefordert wird, dass flüssige
oder gasförmige Biokraftstoffe unter Berücksichtigung aller vorgelagerten Prozessschritte
ein Treibhausgas-Minderungspotenzial von 35% ab dem Jahr 2011 und von 50% ab dem
Jahr 2017 aufweisen müssen [vgl. Bundestag, 2009c, S. 8].

2.1.2 Kraft-Wärme-Kopplung

Als Kraft-Wärme-Kopplung wird die gleichzeitige Bereitstellung von elektrischer und
thermischer Energie bezeichnet. Dies geschieht überwiegend in Heizkraftwerken, in denen
chemisch gebundene Energie in Form von Brennstoffen in Strom und Nutzwärme umge-
wandelt wird. Hierfür werden im Folgenden zunächst die Anlagenvarianten zur Strom-
und Wärmeerzeugung vorgestellt, bevor auf den Dampfkraft- und Gasturbinenprozess
näher eingegangen wird.

2.1.2.1 Anlagenvarianten zur Strom- und Wärmeerzeugung

Ausgehend von den Zwischenprodukten bei der Verbrennung (überhitzter Wasserdampf)
und bei der Vergasung (Produktgas) soll als Endprodukt bei der energetischen Bio-
massenutzung Strom und Wärme erzeugt werden. Das Verhältnis der produzierten
elektrischen Leistung Pel zur eingesetzten Brennstoffleistung, die sich aus dem Produkt
des Brennstoffmassenstroms ṁBr und dem Heizwert des Brennstoffs HI ergibt, wird als
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elektrischer Wirkungsgrad ηel bezeichnet (vgl. Formel 2.2).

ηel = Pel
ṁBr ·HI

(2.2)

Der thermische Wirkungsgrad ηth beschreibt das Verhältnis aus (Fern-)Wärmeleistung
Q̇ und eingesetzter Brennstoffleistung (vgl. Formel 2.3).

ηth = Q̇

ṁBr ·HI
(2.3)

Mit ηth wird in der Literatur auch der elektrische Wirkungsgrad von Kondensations-
kraftwerken bezeichnet [vgl. Strauß, 2006, S. 65]. Um dieser Doppelbelegung zu entgehen,
werden in in der VDI-Richtlinie 4608 die Größen Stromausbeute (β anstelle von ηel) und
Wärmeausbeute (α anstelle von ηth) verwendet [vgl. VDI, 2005, S. 18]. Diese Größenbe-
zeichnungen werden in dieser Arbeit jedoch nicht übernommen, da die Größe α bereits
für die Brennstoffaufteilung zwischen Wärme- und Stromerzeugung verwendet wird (vgl.
Kapitel 2.3.3.2), so dass ηel den elektrischen Wirkungsgrad und ηth den thermischen
Wirkungsgrad bezeichnet.

Die Summe dieser beiden Wirkungsgrade wird als Brennstoffausnutzungsgrad ω be-
zeichnet (vgl. Formel 2.4).

ω = ηel + ηth (2.4)

Im Gegensatz zum elektrischen oder thermischen Wirkungsgrad beschreibt der elektri-
sche bzw. thermische Nutzungsgrad (η̄el bzw. η̄th) das Verhältnis aus nutzbarer elektrischer
bzw. thermischer Energie und eingesetzter Brennstoffenergie über einen definierten Zeit-
raum, so dass hierin verschiedene Betriebszustände enthalten sein können, wie z. B.
Teillastzeiten, An- oder Abfahrtszeiten [vgl. VDI, 2005, S. 19 f.].

Da die spezifischen Investitionskosten für Anlagen zur CO2-Sequestrierung im kleinen
Leistungsbereich stark ansteigen und die elektrischen Wirkungsgrade stark abnehmen
[vgl. Gough und Upham, 2010, S. 17], [vgl. Klein et al., 2011, S. 2936], (vgl. Kapitel 2.2.3)
wird der für CCS relevante Leistungsbereich oberhalb von 20MW elektrischer Leistung
angenommen. Nach oben ist der Leistungsbereich für Bio-KWK-CCS durch die absetzba-
re Fernwärmeleistung begrenzt: Um hohe Volllast-Jahresbetriebsstunden zu erreichen,
sollte sich die Leistung an der Jahresganglinie der Fernwärmeleistung orientieren. Die
Fernwärmeleistung variiert beispielsweise in Flensburg zwischen 40MW und 400MW
(vgl. Kapitel 6.2.1), so dass die elektrische Leistung (auch im hocheffizienten Gas- und
Dampfturbinenprozess) nicht viel mehr als 100MW betragen sollte. In Abbildung 2.14
ist zu erkennen, dass in diesem Leistungsbereich drei Anlagenvarianten zur Verfügung
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stehen: Dampfturbinen für feste Brennstoffe und Gasturbinen bzw. kombinierte Gas- und
Dampfturbinen für gasförmige Brennstoffe, auf die in den beiden folgenden Kapiteln näher
eingegangen wird. Da Gasmotoren bislang noch keine ausreichend großen elektrischen
Leistungen (maximal 10MW bis 20MW) erreichen und nicht Gegenstand bisheriger
CCS-Untersuchungen gewesen sind, werden diese nicht näher betrachtet.
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Abbildung 2.14: Elektrische Wirkungsgrade und Leistungsbereiche von Kraftmaschinen
und Kraftwerken, eigene Darstellung auf Basis von Karl [2006, S. 14],
zitiert nach Brammann [2010, S. 15]

Das Produkt der Dampf- und Gasturbinen ist zum einen mechanische Arbeit (Rotati-
onsenergie), die mittels eines Generators in elektrische Energie umgewandelt wird, und
zum anderen Abwärme, die zur Erwärmung des Fernheizwassers genutzt wird. Auf diese
Umwandlungsprozesse wird in dieser Arbeit nicht näher eingegangen.

2.1.2.2 Dampfkraftprozess

Im Dampfkraftprozess wird der überhitzte Wasserdampf, der im Dampferzeuger durch
die Verbrennung von Brennstoffen bereit gestellt worden ist (vgl. Kapitel 2.1.1.6), in
einer Dampfturbine entspannt, wodurch Rotationsenergie erzeugt wird. Grundsätzlich
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können drei Dampfturbinenbauweisen unterschieden werden.
Im reinen Kondensationsbetrieb wird ausschließlich Strom erzeugt und keine Wärme

ausgekoppelt (vgl. Abbildung 2.15, links). Hierfür wird der Dampf bis auf ein möglichst
geringes Druckniveau entspannt, das durch das Temperaturniveau der Wärmesenke
vorgegeben wird (bei Umgebungsluft- oder Fluss-/Seewasserkühlung typischerweise 20 °C
bis 40 °C, entspricht einem Kondensationsdruck von ca. 25mbar bis 70mbar). An die
Wärmesenke wird die komplette Kondensationswärme abgegeben, da die Abwärme auf
diesem niedrigen Temperaturniveau nicht mehr genutzt werden kann.
Dahingegen wird im Gegendruckbetrieb der überhitzte Dampf nur soweit entspannt,

bis das für die Fern- oder Prozesswärme notwendige Temperatur- bzw. Druckniveau
erreicht ist. Auf diesem höheren Temperaturniveau, das je nach Vorlauftemperatur der
Fernwärme im Jahresverlauf schwankt, wird der komplette Dampf kondensiert (vgl.
Abbildung 2.15, rechts). Die Strom- und Fernwärmeproduktion stehen somit in einem
festen Verhältnis, wodurch bei rückläufiger Fernwärmenachfrage im Sommer auch weniger
elektrische Energie produziert wird. Auch wenn der elektrische Wirkungsgrad mit ca.
25% gegenüber dem Kondensationsbetrieb deutlich geringer ausfällt, lassen sich durch die
Nutzung der Kondensationswärme Brennstoffausnutzungsgrade von bis zu 90% erreichen
[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 557].
Der Entnahme-Kondensations-Betrieb löst die starre Kopplung zwischen Strom- und

Wärmeproduktion auf, indem ein Teil des Dampfes auf einem definierten Druck- und
Temperaturniveau an sogenannten Anzapfstellen entnommen wird. Ein reiner Konden-
sationsbetrieb ist weiterhin möglich, ein reiner Gegendruckbetrieb allerdings in der
Regel nicht, da ein Teil des Dampfes stets über den Niederdruckteil der Turbine geleitet
werden muss. Im Falle eines abschaltbaren Niederdruckteils wäre wiederum ein reiner
Gegendruckbetrieb möglich [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 558].

2.1.2.3 Gasturbinenprozess

In einer Gasturbine wird die Verbrennungsluft zunächst im Kompressor verdichtet und
in der Brennkammer mit dem Brennstoff (überwiegend Erdgas) vermischt. Die dabei
entstehenden Rauchgase werden als Arbeitsmedium in der nachgeschaltete Turbine ent-
spannt, so dass Rotationsenergie erzeugt wird [vgl. Strauß, 2006, S. 85]. Im Falle schlechter
Gasqualität kann das Brenngas auch in einem externen Brenner verbrannt werden und
die Energie an einen Wärmeträger (z. B. Luft) übergeben werden, der in der Gasturbine
entspannt wird. Hierdurch reduziert sich jedoch der elektrische Wirkungsgrad. Deswegen
wird dieser Fall im Folgenden nicht weiter betrachtet. Grundsätzlich werden Gasturbinen
auf Erdgasbasis eingesetzt. Wenn gereinigtes Produktgas aus der Biomassevergasung
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	�Abbildung 2.15: Dampfkraftprozess von Kondensations- und Gegendruckturbine im T, s-
Diagramm [Kaltschmitt et al., 2009, S. 555]

eingesetzt wird, müssen deren Brenner jedoch angepasst werden, da das Produktgas einen
niedrigeren Heizwert gegenüber Erdgas aufweist. Gasturbinen in einer Größenordnung
von 20MW elektrischer Leistung weisen üblicherweise einen elektrischen Wirkungsgrad
von ca. 35% auf [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 643 ff.].

Die Abgastemperatur einer Gasturbine beträgt ca. 500 °C. Dieses Temperaturniveau ist
entweder für eine erhebliche Wärmeauskopplung oder für die Beheizung eines sogenannten
Abhitzekessels geeignet [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 646]. Mit Hilfe dieses Abhitzekes-
sels kann Wasserdampf für einen Dampfturbinenprozess erzeugt werden, wodurch der
elektrische Wirkungsgrad des gesamten Prozesses auf mehr als 50% angehoben werden
kann.
Der Vorteil von Gasturbinen besteht vor allem in der sauberen Verbrennung, der

hohen Wechsellastfähigkeit (ohne Dampfturbine) und relativ geringen Investitionskosten
gegenüber Festbrennstoffverbrennungen.
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2.1.3 CO2-Sequestrierung

Die CO2-Sequestrierung besteht aus den drei Teilprozessen CO2-Abscheidung, CO2-
Transport und CO2-Speicherung. Darüber hinaus gibt es die CO2-Kompression, die in
dieser Arbeit im Rahmen der CO2-Abscheidung behandelt wird, und das CO2-Monitoring,
das innerhalb der CO2-Speicherung betrachtet wird. Die technischen Grundlagen dieser
Teilprozesse werden in den folgenden Unterkapiteln 2.1.3.1 bis 2.1.3.3 näher vorgestellt.
An deren Ende wird jeweils ein kurzer Überblick über bestehende und geplante Projekte
in der CCS-Prozesskette gegeben, die sich jedoch derzeit vor allem auf fossile Brennstoffe
konzentrieren.

2.1.3.1 CO2-Abscheidung und CO2-Kompression

Die CO2-Abscheidung stellt den ersten Schritt der CO2-Sequestrierung dar. Grundsätz-
lich könnte man auch das komplette Rauchgas abtransportieren und in komprimierter
Form speichern. Dies hätte jedoch den Nachteil, dass bestehende Lagerstätten sehr viel
schneller gefüllt wären und sich die Kosten und der Energieaufwand für die Kompression
vervielfachen würden [vgl. Duckat et al., 2004, S. 10].

Im Folgenden wird zunächst auf die grundsätzlichen Prozessvarianten der CO2-Abschei-
dung eingegangen, die sich derzeit für den Kraftwerksmaßstab in Entwicklung befinden
(v. a. Post-Combustion, Pre-Combustion und Oxyfuel). Anschließend werden die Verfahren
der CO2-Abtrennung erläutert, bevor auf die CO2-Kompression näher eingegangen wird.
Im Kapitel 2.1.3.1.4 werden die sich ergebenden Wirkungsgradverluste der dominierenden
CO2-Abscheidungsverfahren vorgestellt. Abschließend wird ein kurzer Status quo der
CO2-Abscheidung gegeben.

2.1.3.1.1 Prozessvarianten der CO2-Abscheidung Für die CO2-Abscheidung existie-
ren drei Prozessvarianten, für die bereits Pilotanlagen errichtet worden sind (vgl. Kapi-
tel 2.1.3.1.5): CO2-Abtrennung aus dem Rauchgas (Post-Combustion), CO2-Abscheidung
aus dem Brenngas nach Vergasung des Brennstoffs (Pre-Combustion) und die Verbren-
nung mit reinem Sauerstoff (Oxyfuel) (vgl. Abbildung 2.16). Es wird erwartet, dass diese
drei Varianten bis zum Jahr 2020 bis 2030 im großindustriellen Kraftwerksmaßstab zur
Verfügung stehen. Darüber hinaus befinden sich mehrere Prozessvarianten in der Entwick-
lung, die aus heutiger Sicht ab dem Jahr 2030 marktreif sein können [vgl. Grünwald, 2007,
S. 2]: Chemical Looping, Carbonate Looping, CO2-Abtrennung mittels Brennstoffzellen,
ZECA-Prozess und AZEP-Konzept. Auf diese Prozessvarianten wird anschließend näher
eingegangen.
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Abbildung 2.16: Wesentliche Prozessvarianten der CO2-Abscheidung, eigene Darstellung
auf Basis von Fischedick et al. [2007, S. 58 ff.]

Post-Combustion Die Prozessvariante Post-Combustion basiert auf einem konventionel-
len Kraftwerk (Kohlestaubfeuerung – Pulverised Coal bzw. PC), in dem der Energieträger
mit Umgebungsluft verbrannt und die CO2-Abscheidung aus dem Rauchgas vorgenommen
wird. Die CO2-Gehalte im Rauchgas betragen bei Kohlekraftwerken 10% bis 15%, bei
Gaskraftwerken 3% bis 6% [vgl. Donner und Lübbert, 2006, S. 10] – der Forschungs-
schwerpunkt liegt hierbei eindeutig auf dem Festbrennstoff Steinkohle (z. T. Braunkohle)
und weniger auf Erdgas [vgl. Gough und Upham, 2010, S. 12]. Der CO2-Gehalt ist vor
allem wegen des sehr hohen Stickstoffanteils im Rauchgas relativ niedrig, der mit der
Verbrennungsluft (ca. 79% Stickstoffanteil) der Feuerung zugeführt wird. Das Rauchgas
liegt in der Regel unter atmosphärischem Druck vor und ist zur Wirkungsgradsteigerung
des Kraftwerks möglichst weit abgekühlt (ca. 150 °C ohne Brennwerttechnik, mit Brenn-
werttechnik niedriger). Durch den geringen CO2-Gehalt und den atmosphärischen Druck
ergibt sich ein relativ großes Rauchgasvolumen, das für die CO2-Abscheidung gereinigt
werden muss.

Die Abtrennung wird in der Regel mittels einer chemischen Rauchgaswäsche (vgl.
Kapitel 2.1.3.1.2) vorgenommen, die prozessseitig der Abtrennung von Schwefeldioxid
(SO2) und Stickoxiden (NOx) ähnelt. Da nur wenig in die bestehende Kraftwerkstechnik
eingegriffen wird, eignet sich die Post-Combustion gut für die Nachrüstung bereits
existierender Kraftwerke, wenn ausreichend Platz für die Installation der Rauchgaswäsche
vorhanden ist [vgl. Duckat et al., 2004, S. 10]. Neben der chemischen Rauchgaswäsche
wird ebenfalls der Einsatz von Adsorptions-, Membran- und Hochtemperaturverfahren
diskutiert [vgl. Metz et al., 2005, S. 119 ff.], (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2).
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Pre-Combustion Bei der Pre-Combustion-Technologie wird das CO2 aus dem Brenngas
vor der Verbrennung abgeschieden. Hierfür werden Festbrennstoffe zunächst mittels
Vergasung und gasförmige Brennstoffe mittels Dampfreformierung in ein Synthesegas
umgewandelt, das zum Großteil aus Wasserstoff (H2) und Kohlenstoffmonoxid (CO)
besteht. In einer CO-Shift-Reaktion wird das enthaltene Kohlenstoffmonoxid anschließend
unter Zugabe von Wasserdampf zu weiterem Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid umgesetzt
[vgl. Radgen et al., 2006, S. 50 ff.]. Dieses Brenngas beinhaltet neben reinem Wasserstoff
zwischen 15% und 60% an CO2 [vgl. Metz et al., 2005, S. 130]. Die Brenngasaufbereitung
für die anschließende CO2-Abtrennung ist bei der Vergasung von Kohle aufwändiger als
bei Erdgas, da das Brenngas beispielsweise von Schwefelbestandteilen gereinigt werden
muss [vgl. Radgen et al., 2006, S. 55].
Die Kohlevergasung wird bei einem Druck von ca. 60 bar durchgeführt, so dass sich

die physikalische Absorption als CO2-Abtrennverfahren anbietet (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2).
Dahingegen wird die Dampfreformierung von gasförmigen Brennstoffen aus thermody-
namischen Gründen bei 30 bar durchgeführt, so dass die chemische Absorption für die
CO2-Abtrennung bevorzugt gewählt werden sollte [vgl. Radgen et al., 2006, S. 55], (vgl.
Kapitel 2.1.3.1.2).
Nach der CO2-Abtrennung besteht das Produktgas aus fast reinem Wasserstoff, das

zur Strom- und Wärmeerzeugung in einer Gasturbine mit nachgeschalteter Dampfturbine
verwendet werden kann (Gas- und Dampfturbinenprozess, GuD). Hierfür müssen aller-
dings noch Gasturbinen entwickelt werden, die mit reinem Wasserstoff betrieben werden
können [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 54]. Beim Einsatz von Festbrennstoffen wird hierbei
von Integrated Gasification Combined Cycle (IGCC), beim Einsatz von gasförmigen
Brennstoffen von Natural Gas Combined Cycle (NGCC) bzw. Gas- und Dampfturbinen-
prozess (GuD) gesprochen. Neben der Verwendung in einer GuD-Anlage besteht auch
die Möglichkeit zur alternativen Nutzung in einer zukünftigen Wasserstoffwirtschaft [vgl.
Fischedick et al., 2007, S. 54].

Oxyfuel Im Oxyfuel-Verfahren wird als Verbrennungsluft reiner Sauerstoff verwendet.
Reiner Sauerstoff als Oxidationsmittel hat gegenüber der Umgebungsluft den Vorteil, dass
im Rauchgas die durchschnittlich 79% Stickstoff der Umgebungsluft nicht enthalten sind.
Die CO2-Konzentration im Rauchgas wird dadurch deutlich erhöht. Nach Auskondensation
des Wasserdampfes kann das zu 80% bis 98% aus CO2 bestehende Rauchgas ohne weitere
CO2-Abtrennung der Kompression und der Aufbereitung für den Transport bzw. der
Speicherung zugeführt werden [vgl. Metz et al., 2005, S. 122].
Die hohen und dadurch materialermüdenden Temperaturen bei der Verbrennung mit

reinem Sauerstoff werden durch eine Rezirkulation der CO2-reichen Abgase reduziert.
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Die Rezirkulation ermöglicht darüber hinaus eine Reduktion des Restsauerstoffgehalts
im Rauchgas [vgl. Linßen et al., 2006, S. 14].

Der Nachteil dieses Verfahrens besteht darin, dass die Erzeugung von reinem Sauerstoff
mittels Tieftemperaturverfahren (bei kleiner -182 °C) sehr energieintensiv ist [vgl. Linßen
et al., 2006, S. 14]: Der Energieaufwand in Bezug auf die Sauerstoffmasse liegt für einen
Sauerstoffstrom mit 99,5% Sauerstoffanteil bei 210 kWh/t bis 290 kWh/t [vgl. Radgen
et al., 2006, S. 55]. Der reine Sauerstoffstrom wird hierbei durch Destillation produziert,
was bereits seit mehr als 100 Jahren Stand der Technik ist und bislang das einzige
großindustrielle Verfahren darstellt [vgl. Metz et al., 2005, S. 127]. Innovative Verfahren
zur reinen Sauerstofferzeugung mittels keramischen Membranen lassen einen um rund 50%
reduzierten Energieaufwand erwarten (147 kWh/t), falls sie auf den Kraftwerksmaßstab
hochskaliert werden können [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 51].

Weitere Varianten In Abbildung 2.17 sind weitere Prozessvarianten der CO2-Abschei-
dung dargestellt, bei denen ab dem Jahr 2030 mit einer Marktreife gerechnet wird [vgl.
Grünwald, 2007, S. 2].
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Abbildung 2.17: Innovative Prozessvarianten der CO2-Abscheidung, eigene Darstellung
auf Basis von Fischedick et al. [2007, S. 58 ff.], Epple und Ströhle [2008,
S. 85 f.]

Beim Chemical Looping wird dem gasförmigen Brennstoff zur Verbrennung Sauerstoff in
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Form von Metalloxiden (MeO) zur Verfügung gestellt. Dadurch entsteht nach Abscheidung
des enthaltenen Wassers ein Rauchgas aus reinem CO2 (ähnlich dem Oxyfuel-Verfahren).
Die größte Herausforderung liegt in der Suche nach geeigneten Sauerstoffträgern, die
der wiederholten Oxidation und Reduktion über längere Zeiträume standhalten [vgl.
Fischedick et al., 2007, S. 60 f.].

Der Prozess des Carbonate Loopings basiert auf einer Rauchgaswäsche mit Kalk. Das
im Rauchgas enthaltene CO2 reagiert unter Wärmefreigabe in der Karbonisierung mit
CaO zu CaCO3. In der folgenden Kalzinisierung löst sich das CO2 unter Wärmezugabe
bei 900 °C und kann anschließend komprimiert werden [vgl. Epple und Ströhle, 2008,
S. 85 f.].

Für die CO2-Abtrennung mittels Brennstoffzellen erscheint die Hochtemperatur-Oxid-
brennstoffzelle (Solid Oxide Fuel Cell – SOFC) am besten geeignet. Hierbei wird mittels
eines nachgeschalteten Wassergas-Shift-Membran-Reaktors das Anodenrestgas aus der
Brennstoffzelle, das bis zu 35% Brenngase enthält, in CO2 und H2 aufgeteilt. Der
Wasserstoff kann in einer Gasturbine verbrannt werden, das Kohlenstoffdioxid kann
gespeichert werden [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 58 f.].
Der ZECA-Prozess (Zero Emission Coal Alliance) verknüpft eine Hochtemperatur-

brennstoffzelle mit einer Kohlevergasung und dem Prozess des Carbonate Loopings.
Zunächst wird der Brennstoff mit H2 zu CH4 vergast. In der anschließenden Karbo-
nisierung wird das CH4 mit Hilfe von CaO zu H2 und CaCO3 umgesetzt. Der dabei
entstehende Wasserstoff wird zur Hälfte dem Vergasungsprozess und zur Hälfte der
Brennstoffzelle zur Stromerzeugung zugeführt. Das CO2 wird in der Kalzinisierung aus
dem CaCO3 abgeschieden [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 59].
Im AZEP-Prozess (Advanced Zero Emission Power Plant) wird mittels einer kerami-

schen Hochtemperatur-Sauerstoffmembran innerhalb der Brennkammer einer Gasturbine
ein reiner Sauerstoffstrom erzeugt, der mit einem gasförmigen Brennstoff oxidiert. Die
heißen Verbrennungsabgase bestehen vor allem aus Kohlenstoffdioxid und Wasser, die
einen nachgeschalteten Dampfturbinenprozess betreiben können (Wirkungsgraderhöhung
durch GuD). Nach Auskondensation des Wassers ergibt sich ein reiner CO2-Strom, der
gespeichert werden kann [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 59 f.].
Neben den bislang ausgeführten Prozessvarianten wird ebenfalls die Möglichkeit dis-

kutiert, das in den Rauchgasen eines konventionellen Kraftwerks enthaltene CO2 zur
Aufzucht von Algen zu verwenden [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 109]. Hierfür werden
die entschwefelten Rauchgase entweder in geschlossene oder offene Bioreaktoren gegeben,
in denen Algen wachsen. Das CO2 wird von den Algen im Rahmen der Photosynthese
unter Lichteinfluss dazu genutzt, Biomasse und Sauerstoff zu produzieren. Algen sind
hierfür besonders geeignet, da diese deutlich höhere Photosyntheseraten als vergleichbare
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Landpflanzen aufweisen und somit schneller CO2 binden können: Während Pappeln oder
Weiden rund 12 t/(ha · a) und Miscanthus rund 15 t/(ha · a) erreichen, weisen Mikroalgen
eine Produktivität von 60 t/(ha · a) bis 100 t/(ha · a) an Trockensubstanz auf. Dabei
werden 120 t/(ha · a) bis 200 t/(ha · a) an CO2 umgewandelt [vgl. RWE, 2008, S. 3]. Die
Algen können anschließend entweder wiederum verbrannt, in einen biogenen Treibstoff
umgewandelt oder zur Herstellung von hochwertigen Produkten (Medizin, Kosmetik)
verwendet werden [vgl. Moreira, 2008, S. 8], [vgl. Fritsche et al., 2010, S. 35]. Nach Ansicht
von Siemens könnten prinzipiell alle Produkte, die heute aus fossilen Rohstoffen herge-
stellt werden, zukünftig aus CO2 hergestellt werden [vgl. Hoferichter, 2010, S. 47]. Auch
wenn hiermit langfristig keine großen negativen CO2-Emissionen zu erreichen sind (vgl.
Kapitel 5.4.4.2), wird dieses Verfahren ebenfalls in der technischen Analyse betrachtet.

2.1.3.1.2 Verfahren der CO2-Abtrennung Für die im vorangegangenen Kapitel be-
schriebenen Prozessvarianten der CO2-Abscheidung existieren verschiedene Verfahren der
eigentlichen CO2-Abtrennung aus dem Brenn- oder Rauchgasstrom. Für die Prozessvarian-
ten mit reiner Sauerstoffverbrennung (Oxyfuel, Chemical Looping, AZEP-Prozess) entfällt
dieser Schritt, da nach Trocknung des Gasstroms bereits eine für den CO2-Transport
und die CO2-Lagerung ausreichend hohe CO2-Konzentration vorliegt. Beim Carbonate
Looping und beim ZECA-Prozess findet die CO2-Abtrennung im Prozessschritt der
Kalzinisierung statt (vgl. das folgende Hochtemperaturverfahren). Somit kommen die
Verfahren der CO2-Abtrennung ausschließlich für die Prozessvarianten Post-Combustion
und Pre-Combustion zum Einsatz.

Grundsätzlich können bei der CO2-Abtrennung Hoch- und Niedertemperaturverfahren
unterschieden werden. Beim Hochtemperaturverfahren wird das Absorptionsmittel bzw.
Absorbens (z. B. Oxide, Silikate) direkt in die Verbrennung, Vergasung oder Reformierung
(Shift-Reaktor) gegeben, wo es sich mit dem CO2 in einer exothermen Reaktion verbindet.
Durch einen Temperaturwechsel wird das CO2 wieder freigegeben. Der Vorteil dieser
Variante gegenüber den Niedertemperaturverfahren liegt darin, dass die Brenngase für die
CO2-Abtrennung nicht gekühlt werden müssen, sondern anschließend in einer Gasturbine
oder für die Dampferzeugung genutzt werden können. Es werden ein CO2-Abscheidegrad
von mehr als 90% und ein auf die abgeschiedene CO2-Masse bezogener Energiebedarf von
ca. 0,8GJ/t erwartet. Der CO2-Abscheidegrad beschreibt das Verhältnis des abgeschiede-
nen CO2 im Verhältnis zum im zu reinigenden Gasstrom enthaltenen CO2. Für dieses
Verfahren befinden sich die Hochtemperaturabsorbenzien, die einer ausreichenden Anzahl
an Regenerationszyklen standhalten, bislang in Entwicklung. Mit einem großtechnischen
Einsatz ist in 15 bis 20 Jahren zu rechnen [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 221].

Im Bereich der Niedertemperaturverfahren werden die folgenden Arten unterschieden:
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• chemische Absorptionsverfahren,
• physikalische Absorptionsverfahren,
• Adsorptionsverfahren,
• Membranverfahren und
• Tieftemperaturverfahren.

Die fünf genannten Verfahren werden bereits kommerziell eingesetzt (z. B. für die Aufbe-
reitung von Biogas, vgl. Kapitel 2.1.1.8.2), sind jedoch noch nicht im Kraftwerksmaßstab
erprobt. Alle Verfahren werden gleichermaßen dahingehend weiterentwickelt, dass sie
mit einem geringeren Energieaufwand höhere CO2-Abtrenngrade erreichen. Auch der
Aspekt der CO2-Selektivität steht im Fokus der Forschungarbeiten, um einen möglichst
reinen CO2-Strom zu erzeugen. Sie werden in den folgenden Abschnitten näher erklärt.
Dabei wird neben der Wirkprinzipbeschreibung im Besonderen auf den spezifischen
Energieeinsatz zur CO2-Abtrennung und den CO2-Abscheidegrad näher eingegangen.
Auf den Aspekt der tatsächlich vermiedenen CO2-Emissionen wird im Kapitel 5.3 vor
dem Hintergrund der Nachhaltigkeit eingegangen.

Chemische Absorption Bei der chemischen Absorption wird das CO2 an ein festes oder
flüssiges Absorbens gebunden. Das CO2 aus dem Rauchgas, das unter leichtem Druck
steht und eine Temperatur von 40 °C bis 60 °C aufweist, geht mit dem Absorbens eine
chemische Bindung ein und wird durch Temperaturanhebung auf 100 °C bis 140 °C dem
Absorbens wieder ausgetrieben. Anschließend steht das Waschmittel bzw. Absorbens für
eine erneute CO2-Absorption zur Verfügung [vgl. Donner und Lübbert, 2006, S. 11], [vgl.
Duckat et al., 2004, S. 12], [vgl. Metz et al., 2005, S. 115].

Als Absorbenzien stehen unterschiedliche Stoffe zur Verfügung (z. B. Mono-, Di- oder
Triethanolamin). Bereits seit Ende der 1970er Jahre wird Monoethanolamin (MEA) in
der chemischen Großindustrie eingesetzt und ist auch heute im Kraftwerksbereich das
überwiegend genutzte chemische CO2-Absorptionsmittel. Durch Verunreinigungen im
Abgas wird das MEA allerdings degradiert. Deswegen muss regelmäßig frisches MEA
zugegeben werden, was das Verfahren recht ressourcenintensiv macht [vgl. Donner und
Lübbert, 2006, S. 11]: Bezogen auf das abgeschiedene CO2 müssen durchschnittlich 0,2 kg/t
bis 1,6 kg/t an Absorbens eingesetzt werden [vgl. Metz et al., 2005, S. 116]. Besonders
die Anwesenheit von Sauerstoff, Partikeln, Schwefeldioxid und Stickoxiden unterstützt
die Degradation von MEA [vgl. Linßen et al., 2006, S. 12].
Ein weiterer Nachteil des Verfahrens liegt in dem hohen energetischen Aufwand der

Lösungsmittelregeneration, da das CO2 mit dem Absorbens eine starke chemische Bindung
eingeht [vgl. Radgen et al., 2006, S. 45]. Hierdurch liegt der auf das abgeschiedene CO2
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bezogene Energieaufwand für die chemische Absorption zwischen 1,95GJ/t [vgl. Fischedick
et al., 2007, S. 219]6 und 2,9GJ/t bis 3,4GJ/t. Der Wert von 3,4GJ/t bezieht sich auf
einen CO2-Gehalt im Rauchgas von 3% (z.B. bei Gasverbrennung), 2,9GJ/t bezieht
sich auf einen CO2-Gehalt im Rauchgas von 14% (z.B. bei Steinkohleverbrennung)
[vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 49]. Derzeit wird nach neuen Absorbenzien geforscht,
mit denen durch eine geringere chemische Bindung zwischen Absorbens und CO2 der
spezifische Energieaufwand zukünftig auf weniger als 2GJ/t reduziert werden kann [vgl.
Bennaceur et al., 2008, S. 49]. Die chemische Absorption ist bei CO2-Konzentrationen
von bis zu 15% im zu reinigenden Gasstrom aus Effizienzgründen der physikalischen
Absorption vorzuziehen [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 50]. Der CO2-Abscheidegrad liegt
üblicherweise bei 90%, kann aber auch bis zu 98% betragen [vgl. Duckat et al., 2004,
S. 12].

Physikalische Absorption Bei der physikalischen Absorption verbindet sich das CO2

unter hohem Druck mit dem Absorbens und löst sich wieder, sobald der Druck reduziert
wird. Somit muss im Gegensatz zur chemischen Absorption keine Wärmeenergie zum
Lösen des CO2 aus dem Lösungsmittel eingesetzt werden, sondern der zu reinigende
Gasstrom muss für die Absorption unter Druck stehen bzw. gesetzt werden. Da mit
steigender CO2-Konzentration der zu komprimierende Gasstrom spezifisch kleiner wird,
eignet sich die physikalische Absorption für CO2-Konzentration von mehr als 15%
bzw. einem CO2-Partialdruck von mehr als 10 bar [vgl. IEA/OECD, 2004, S. 50], [vgl.
Linßen et al., 2006, S. 12]. Darüber hinaus nimmt mit steigendem CO2-Partialdruck
auch die Absorptionskapazität von physikalischen Absorbenzien nach Henrys Gesetz
zu [vgl. Radgen et al., 2006, S. 52]. Für die physikalische Absorption muss der zu
reinigende Gasstrom auf eine maximale Betriebstemperatur von 60 °C abgekühlt sein
[vgl. Linßen et al., 2006, S. 12].
Als physikalische Lösungsmittel werden „Rectisol“ (Methanol), Fluor-Wäscher (Pro-

pylen Carbonat), „Purisol“ (N-Methyl Pyrrolidon) und „Selexol“ eingesetzt. Selexol
besteht aus Polyethylenglykol und Dimethylether und wird bei einem Großteil der ge-
planten CCS-Anlagen vorgesehen [vgl. Radgen et al., 2006, S. 53]. Die physikalische
Absorption ist bereits relativ weit entwickelt und wird beispielsweise im Bereich der
Ammoniakherstellung eingesetzt [vgl. Linßen et al., 2006, S. 12].

Mit der physikalischen Absorption können CO2-Abscheidegrade von 60% bis 80%
erreicht werden. Der auf das abgeschiedene CO2 bezogene Energieaufwand liegt bei

6Der Wert von 1,95GJ/t erscheint recht niedrig: In Metz et al. [vgl. 2005, S. 117] wird eine Spannbreite
von 2,7GJ/t bis 3,3GJ/t (plus 0,1GJ/t bis 0,3GJ/t für elektrische Energie) angegeben, die den Werten
aus Bennaceur et al. [vgl. 2008, S. 49] ähnelt.
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0,1GJ/t [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 219]. An anderer Stelle wird ein spezifischer
Energieaufwand von 0,17GJ/t bis 0,40GJ/t angegeben. Hierbei handelt es sich (im
Gegensatz zu den Angaben bei der chemischen Absorption) um elektrische Energiemengen
[vgl. Göttlicher, 1999, S. 162]. Es kann nicht gesagt werden, inwiefern der spezifische
Energieaufwand mit steigendem CO2-Partialdruck abnimmt.

Adsorption Für die Adsorption von Kohlenstoffdioxid werden Feststoffe mit einer po-
rösen Oberflächenstruktur wie Aktivkohle oder Zeolith eingesetzt. Das CO2 aus dem
Rauchgasstrom lagert sich an der Oberfläche an und wird in einem anschließenden Rege-
nerationszyklus wieder gelöst. In Abhängigkeit vom Adsorbens wird die Regeneration
durch Druckverminderung (Pressure Swing Adsorption – PSA), Temperaturerhöhung
(Temperature Swing Adsorption – TSA) oder einen elektrischen Stromfluss (Electric
Swing Adsorption – ESA) durchgeführt. PSA und TSA wird bereits kommerziell zur
Erdgasreinigung eingesetzt [vgl. Linßen et al., 2006, S. 12], [vgl. Duckat et al., 2004,
S. 13 f.].
Es werden CO2-Abscheidegrade von 90% für technisch machbar gehalten. Der Ener-

gieverbrauch für die CO2-Adsorption auf Basis von PSA und TSA in Bezug auf das
abgeschiedene CO2 wird in der Literatur zwischen 2,0GJ/t und 2,9GJ/t angegeben [vgl.
Metz et al., 2005, S. 119], [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 219].

Das Adsorptionsverfahren scheint am ehesten für geringe Rauchgasströme mit relativ
hoher CO2-Konzentration geeignet. Ein Einsatz im Kraftwerksmaßstab ist jedoch eher
unrealistisch, da durch die diskontinuierliche Prozessführung die Anlagen im abwechseln-
den Betrieb redundant ausgelegt werden müssen [vgl. Radgen et al., 2006, S. 50]. Darüber
hinaus gibt es nur wenige Adsorbenzien, die eine ausreichende Eignung für die Adsorption
von CO2 aufweisen und deren weltweite Kapazität äußerst begrenzt ist [vgl. IEA/OECD,
2004, S. 54].

Membran Die CO2-Abtrennung durch Membranen basiert auf der unterschiedlichen
Permeabilität von einzelnen Gasbestandteilen. In Abhängigkeit vom Material der Mem-
bran können bestimmte Gase die Membran passieren [vgl. Metz et al., 2005, S. 109].
Die Selektivität und die Permeabilität für diese Gase bestimmt die Effizienz des Trenn-
verfahrens. Besonders gut gelingt die Trennung von Gasen, die sehr unterschiedliche
Molekülgrößen aufweisen [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 218]. Bei der CO2-Abtrennung
diffundiert das CO2 durch die Membran und wird auf der anderen Seite der Membran
abgeführt (mittels einer Flüssigkeit, z. B. MEA) [vgl. Duckat et al., 2004, S. 14]. Als
Membran können Polymere, Metalle oder Keramiken verwendet werden [vgl. Fischedick
et al., 2007, S. 220]. Keramische Membranen haben den Vorteil, bei hohen Temperaturen

57



2 Grundlagen

betrieben werden zu können (z. B. im IGCC-Prozess), während sie mit einem Abschei-
degrad von nur 7% gegenüber Membranen aus Polymeren (ca. 57%) relativ schlecht
abschneiden [vgl. IEA/OECD, 2004, S. 52]. Um entsprechend hohe CO2-Abscheidegrade
bei großen Rauchgasvolumenströmen zu erreichen, müssen mehrere Membranen mit einer
großen Oberfläche und unterschiedlichen Eigenschaften in Reihe geschaltet werden [vgl.
Duckat et al., 2004, S. 14].
Da Membranen gut in den thermodynamischen Prozess eines Kraftwerks integriert

werden können, werden relativ niedrige Wirkungsgradeinbußen erwartet [vgl. Linßen
et al., 2006, S. 13]. Sie können beispielsweise in der Brennkammer einer Gasturbine
installiert werden oder im IGCC-Prozess nach der Shift-Reaktion zum Einsatz kommen
[vgl. Duckat et al., 2004, S. 14]. Die hohe Energieeffizienz der Membranen beruht darauf,
dass für die CO2-Abtrennung bereits ein relativ kleiner Druckunterschied zwischen der
Membranvorderseite und -rückseite ausreichend ist [vgl. IEA/OECD, 2004, S. 52]. Durch
höhere Druckunterschiede kommt es zu einem größeren CO2-Strom durch die Membran,
so dass für das Membranverfahren Gasströme unter hohem Druck bevorzugt werden
[vgl. Metz et al., 2005, S. 109]. Es könnten CO2-Abscheidegrade von bis zu 60% erreicht
werden (siehe oben) und es wird von einem CO2-spezifischen Energiebedarf von 1,15GJ/t
ausgegangen [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 218].

In Kombination mit der Prozessvariante Pre-Combustion ist der Einsatz von Membra-
nen auch zur Abtrennung des Wasserstoffs aus dem Brenngas, das nach der Shift-Reaktion
überwiegend aus CO2 und H2 besteht, denkbar [vgl. Metz et al., 2005, S. 110]. Dieses
Verfahren scheint bereits seit einigen Jahren konkurrenzfähig zu anderen Verfahren zu
sein [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 218].
Obwohl Membranen sich bereits an vielen Stellen im industriellen Einsatz befinden

(z. B. CO2-Abscheidung aus Erdgas), wird noch mit erheblichem Entwicklungsaufwand
gerechnet, bis ein Einsatz im Kraftwerksmaßstab realistisch erscheint [vgl. Metz et al.,
2005, S. 110], [vgl. Duckat et al., 2004, S. 14]. Für die CO2-Abtrennung aus den Rauchgasen
wird mit einer Markteinführung in den nächsten 15 Jahren nicht gerechnet, da die
Membran-Selektivität zwischen den Rauchgaskomponenten N2 und CO2 noch deutlich
verbessert werden muss [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 218].

Tieftemperaturverfahren Das Tieftemperaturverfahren (kryogene Trennung) basiert
auf der Abkühlung und der anschließenden Kondensation von CO2 bei Drücken von 4 bar
bis 5 bar [vgl. Duckat et al., 2004, S. 14], [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 218]. Durch die
Abkühlung des Gasstroms ist das Verfahren vor allem bei geringen CO2-Gehalten sehr
energieaufwändig, so dass es sich für CO2-Konzentrationen von mehr als 90% anbietet.
Für die Abscheidung von CO2 aus Biogas wird das Tieftemperaturverfahren bereits
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stellenweise eingesetzt, ein Einsatz im Kraftwerksmaßstab ist bislang nicht erfolgt [vgl.
Fischedick et al., 2007, S. 220].
Um Eisbildung zu vermeiden, muss für die kryogene Trennung zunächst das Wasser

aus dem Gasstrom entfernt werden, bevor dieser abgekühlt werden kann, was einen
erheblichen Nachteil darstellt [vgl. Duckat et al., 2004, S. 14]. Ein Vorteil besteht darin,
dass die CO2-Abscheidung und CO2-Verdichtung in einem Schritt durchgeführt wird, so
dass das CO2 in flüssigem Aggregatzustand für einen möglichen Schiffstransport vorliegt
[vgl. Fischedick et al., 2007, S. 220], [vgl. Duckat et al., 2004, S. 14], (vgl. Kapitel 2.1.3.2.3).
Ein CO2-Abscheidegrad von 90% erscheint erreichbar. Der Energiebedarf in Bezug

auf das abgeschiedene CO2 liegt bei 4,35GJ/t, wodurch ein zukünftiger Einsatz aus
energetischer Sicht äußerst unwahrscheinlich ist, auch wenn das Verfahren technisch
verfügbar ist [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 220].

2.1.3.1.3 CO2-Kompression Das Kohlenstoffdioxid wird nach der CO2-Abscheidung
für den CO2-Transport verdichtet, um mit höherer Dichte mittels Pipeline, Schiff, Bahn
oder LKW transportiert und anschließend unter der Erdoberfläche eingelagert zu werden.
Hierfür werden Hochdruckkompressoren eingesetzt, die das CO2 auf ca. 110 bar verdichten.
Der spezifische, elektrische Energieaufwand für diese Kompression (wCO2-K) liegt bei
0,2GJ/t bis 0,5GJ/t [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 65]. In Göttlicher [vgl. 1999, S. 12]
wird dieser Kompressionsaufwand mit 0,40GJ/t bis 0,47GJ/t angegeben.

Der eingesetzte Kompressortyp hängt vom Eingangsdruck, Ausgangsdruck, der Gaszu-
sammensetzung und dem zu komprimierenden Volumenstrom ab. Üblicherweise liegt das
CO2 nach der Oxyfuel-Variante im drucklosen Zustand vor, nach der Post-Combustion-
Variante bei ca. 1,8 bar und nach der Pre-Combustion-Variante in einem Druckbereich
zwischen 1,4 bar und 3,5 bar. Im Wesentlichen werden für die CO2-Kompression drei Ver-
dichtertypen eingesetzt: Hubkolbenverdichter, mehrstufige Radialverdichter mit Getriebe
und mehrstufige Radialverdichter auf einer Welle (ohne Getriebe). Hubkolbenverdichter
sind weniger zuverlässig und können im Vergleich zu Radialverdichtern nur einen kleineren
Volumenstrom komprimieren, so dass mehrere parallel geschaltet werden [vgl. McConnell
et al., 2009a, S. B-17].
Für ein Kraftwerk mit einer elektrischen Bruttoleistung von 740MW wird mit einer

Kompressorleistung von 65MW gerechnet [vgl. Irons et al., 2007, S. 90]. Bei zwei klei-
neren Anlagen mit einer elektrischen Bruttoleistung von 250MW bzw. 75MW wird die
Verdichterleistung auf 28MW bzw. 9MW festgelegt [vgl. Cavezzali et al., 2009, S. v]. Die
Verdichterleistung macht somit ca. 10% der Kraftwerksbruttoleistung aus.

Da die Kompressorentechnik bereits recht weit entwickelt ist, steht der Aspekt der
CO2-Kompression nicht im Fokus der derzeitigen CCS-Forschung. Potenziale gibt es
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jedoch noch bei der Nutzung der Abwärme, die bei der Verdichtung entsteht (z. B. für
die Speisewasservorwärmung) [vgl. Clarke et al., 2004, S. 29].

2.1.3.1.4 Wirkungsgradverlust der dominierenden CO2-Abscheidungsvarianten Aus
den in Kapitel 2.1.3.1.1 genannten grundsätzlichen Prozessvarianten der CO2-Abschei-
dung und den in Kapitel 2.1.3.1.2 vorgestellten Verfahren der CO2-Abtrennung ergeben
sich eine Vielzahl an möglichen Anlagenkonfigurationen zur CO2-Abscheidung. Die
überwiegende Mehrheit der bisherigen Untersuchungen beschäftigt sich mit den drei
Prozessvarianten Post-Combustion, Pre-Combustion und Oxyfuel, so dass nur diese in
Tabelle 2.2 dargestellt sind. Die weiteren Varianten, die in Kapitel 2.1.3.1.1 vorgestellt
werden, befinden sich noch in einem sehr frühen Entwicklungsstadium, so dass bislang
keine konkreten Projekte geplant sind, auf die sich eine nähere Analyse stützen könnte.
Lediglich das Carbonate und Chemical Looping ist in Tabelle 2.2 enthalten, weil sie zu
den Hochtemperaturverfahren gehören und jeweils mit dem Verfahren der Post-/Pre-
Combustion bzw. Oxyfuel kombiniert werden können.

Tabelle 2.2: Kombinationen aus Prozessvarianten der CO2-Abscheidung und Verfahren
der CO2-Abtrennung, eigene Darstellung auf Basis von Metz et al. [2005,
S. 111 ff.], Bennaceur et al. [2008, S. 48], Radgen et al. [2006, S. 143 ff.]

Prozessvariante Post-Combustion Pre-Combustion Oxyfuel

Trennung von CO2/N2 CO2/H2 O2/N2

Chemische
Absorption

MEA MDEA -

Physikalische
Absorption

- Selexol, Purisol,
Rectisol

-

Adsorption Zeolith,
Aktivkohle

Zeolith,
Aktivkohle,
Aluminium

Zeolith,
Aktivkohle

Membran Polymere
Membranen

Polymere
Membranen

Polymere
Membranen

Tieftemperatur-
verfahren

- - Destillation

Hochtemperatur-
verfahren

Carbonate
Looping

Carbonate
Looping

Chemical Looping

Bei dieser Vielzahl an möglichen Kombinationen wird sich in Zukunft zeigen, bei welchen
Anlagenkonfigurationen die Vorteile oder Nachteile langfristig überwiegen werden, so
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dass es zu einer Konzentration auf wenige Technologiepfade kommen wird. Es existieren
aus heutiger Sicht vier Kombinationen, die in technischer und wirtschaftlicher Sicht
am meisten Erfolg versprechen (vgl. fett gedruckte Kombinationen in Tabelle 2.2), [vgl.
Linßen et al., 2006, S. 44 f.]:

• Post-Combustion mit chemischer Absorption (v. a. MEA) für Festbrennstoffe (nach
Verbrennung im Kessel),

• Post-Combustion mit chemischer Absorption (v. a. MEA) für gasförmige Brennstoffe
(nach Verbrennung in Gasturbine),

• Pre-Combustion mit physikalischer Absorption (v. a. Selexol) für Festbrennstoffe
(nach Vergasung) und

• Oxyfuel mit kryogener Sauerstofferzeugung für Festbrennstoffe (bei Verbrennung
im Kessel).

Für die Variante Post-Combustion fällt die physikalische Absorption weg, da die CO2-
Konzentration (maximal 15%) und der CO2-Partialdruck im Rauchgas zu niedrig sind.
Eine Adsorption wäre zwar prinzipiell technisch einsetzbar, kann allerdings aufgrund
der diskontinuierlichen Prozessführung nur für relativ kleine Rauchgasströme eingesetzt
werden (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2) und steht somit für alle drei Varianten nicht zur Verfügung.
Die Membranen kommen aufgrund der bislang sehr schlechten Membranselektivität für
die Rauchgasreinigung nicht in Frage [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 58]. Das Carbonate
Looping als Hochtemperaturverfahren steht noch am Anfang seiner Entwicklung und kann
aufgrund hoher Kalkoxid-Degradationsraten und hoher Reaktivität mit vorhandenem
SO2 für Post- und Pre-Combustion noch nicht eingesetzt werden [vgl. Epple und Ströhle,
2008, S. 86 f.]. Darüber hinaus hat das Carbonate Looping einen CaO-Bedarf in Bezug
auf das abgeschiedene CO2 von ca. 1,4 t/t. CaO liegt häufig nicht in reiner Form vor, so
dass große Massen an Rohmaterial transportiert werden müssen [vgl. Göttlicher, 1999,
S. 11].
Die Kombination von Pre-Combustion mit chemischer Absorption ist am ehesten

bei niedrigen CO2-Gehalten (15%) im Brenngas interessant, die bei der Verwendung
von gasförmigen Brennstoffen auftreten können. Bei höheren CO2-Gehalten und hohen
Drücken, die in der Regel nach der Shift-Reaktion vorliegen, weist die physikalische
Wäsche klare energetische Vorteile auf [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 50]. Der Einsatz
von gasförmigen Brennstoffen in Verbindung mit Pre-Combustion steht in den bisheri-
gen Untersuchungen allerdings nicht im Mittelpunkt [vgl. Radgen et al., 2006, S. 144].
Die Wasserstoffabtrennung mittels Membranen erscheint technisch sicher machbar und
befindet sich nahe an der Kommerzialisierung [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 58].
Die Sauerstoffherstellung für das Oxyfuel-Verfahren wird bislang eindeutig vom Tief-
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temperaturverfahren mittels Destillation dominiert. Der Entwicklung von O2-Membranen
wird innerhalb der nächsten 20 Jahre die größten Chancen eingeräumt, die kryogene
Luftzerlegung zu ersetzen. Für den Einsatz des Oxyfuel-Verfahrens in Gasturbinen ist
zunächst die Entwicklung angepasster Gasturbinen notwendig, die mit den Stoffen CO2

und H2O arbeiten können, so dass der Energieträger Erdgas bislang nicht im Fokus der
Forschungsprojekte steht [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 58]. Das Carbonate Looping als
Hochtemperaturverfahren befindet sich wie das Chemical Looping noch in einem frühen
Stadium der Entwicklung [vgl. Epple und Ströhle, 2008, S. 86 f.].
Die im Kapitel 2.1.3.1.2 genannten Energieaufwendungen zum Abtrennen des CO2

führen in Kombination mit den einzelnen Prozessvarianten der CO2-Abscheidung zu
unterschiedlichen Wirkungsgradverlusten, da teilweise elektrische Energie (z. B. für Sauer-
stofferzeugung) und teilweise thermische Energie benötigt wird: Diese thermische Energie
kann aus bereits größtenteils entspanntem Dampf gewonnen werden (z. B. für chemische
Absorption).

Beim Vergleich von Literaturangaben zur Reduzierung des elektrischen Anlagenwir-
kungsgrads durch Integration einer CO2-Abscheidung fällt eine große Spanne der Ergeb-
nisse auf. Diese Differenzen lassen sich unter anderem durch unterschiedliche Annahmen
bezüglich der Standortbedingungen, dem Verbrauch für Einsatzstoffe und dem Detaillie-
rungsgrad der Modelle begründen. Ein wesentlicher Einflussfaktor sind die Druck- und
Temperaturniveaus des CO2-Stroms nach der CO2-Abscheidung. In einer Studie für das
Umweltbundesamt sind für eine Reihe an Anlagenvarianten, die in der Literatur analysiert
worden sind, die Wirkungsgradverluste auf einen einheitlichen CO2-Druck von 110 bar
berechnet worden, die für Abbildung 2.18 verwendet worden sind [vgl. Radgen et al.,
2006, S. 47]. Hierbei handelt es sich größtenteils um Studien aus den Jahren 1992 bis 2003,
so dass die Angaben ohne CO2-Abscheidung niedriger als die elektrischen Wirkungsgrade
für neu gebaute Kraftwerke in Westeuropa ausfallen (z. B. 60% für GuD-Anlagen oder
48% für Dampfkraftwerke). Diese Angaben passen jedoch größenordnungsmäßig zu den
elektrischen Wirkungsgraden neuerer Veröffentlichungen auf internationaler Ebene [vgl.
Finkenrath, 2011, S. 24 ff.].7

In Abbildung 2.18 ist für jede der vier wesentlichen CO2-Abscheidungsvarianten der
elektrische Wirkungsgrad ohne und mit CO2-Abscheidung (CC – Carbon Capture) sowie
der Wirkungsgradverlust durch die CO2-Abscheidung dargestellt. Den Überschriften der
Diagramme kann entnommen werden, auf wie vielen Anlagen die Darstellung basiert. Für

7In Finkenrath [vgl. 2011, S. 24 ff.] wird bei den Varianten Oxyfuel und IGCC von etwas niedrige-
ren elektrischen Wirkungsgraden ohne CO2-Abscheidung ausgegangen (41,6% bzw. 41,4%) und die
Wirkungsgradreduktion durch die CO2-Abscheidung fällt bei GuD-Anlagen mit 8,2%-Punkten um
3,5%-Punkte deutlich niedriger aus.
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Abbildung 2.18: Elektrischer Wirkungsgradverlust der wesentlichen CO2-Abscheidungsva-
rianten, eigene Darstellung mit Daten aus Radgen et al. [2006, S. 143 ff.]

die Variante Post-Combustion auf Basis des Dampfprozesses (Festbrennstoffe) ergeben
sich die größten Spreizungen sowie der niedrigste elektrische Wirkungsgrad ohne und
mit CO2-Abscheidung sowie der größte Wirkungsgradverlust. Den höchsten elektrischen
Wirkungsgrad weist die Post-Combustion-Variante auf Basis des Gas- und Dampftur-
binenprozesses auf, den geringsten Wirkungsgradverlust hat die IGCC-Variante mit
physikalischer Absorption des CO2 aus dem Brenngas.

2.1.3.1.5 Status quo CO2-Abscheidung Im Bereich der CO2-Abscheidung sind bislang
Demonstrationskraftwerke errichtet worden, die eine maximale Abscheidungsleistung von
100MW erreicht haben. Für die Oxyfuel-Technologie betreibt Vattenfall seit 2008 ein
Kraftwerk mit 30MW thermischer Leistung in Schwarze Pumpe, das bis zu 50 kt/a an CO2

abscheidet. Im Bereich der Pre-Combustion wurden in einem spanischen IGCC-Kraftwerk
bislang maximal 35 kt/a an CO2 abgeschieden (Elcogas in Puertollano) [vgl. McConnell
et al., 2009b, S. 147 f.]. Darüber hinaus werden fünf IGCC-Anlagen mit einer elektrischen
Gesamtleistung von 1400MW betrieben, in denen allerdings kein CO2 abgeschieden wird
[vgl. Ogriseck und Milles, 2006, S. 4]. Die bislang größte jährliche CO2-Abscheidungsrate
aus Post-Combustion ist mit 300 kt/a in Texas realisiert worden. Dort wurden zwei
Kraftwerke mit einer elektrischen Leistung von 50MW genutzt, um das abgeschiedene

63



2 Grundlagen

CO2 zur verbesserten Erdölgewinnung einzusetzen. Diese Anlagen sind jedoch nicht mehr
in Betrieb [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 147 f.]. Kraftwerke im kommerziellen Maßstab
(CO2-Abscheidung >1Mt/a) sind bislang noch nicht errichtet worden, doch es sind
eine Reihe von Kraftwerken in Planung. In von Hirschhausen et al. [vgl. 2012, S. 4 ff.]
wird demgegenüber aufgezeigt, dass bis zum Jahr 2012 die Projekte für eine Reihe von
geplanten CCS-Kraftwerken auf Basis fossiler Brennstoffe in Deutschland und weiteren
europäischen Ländern gestoppt worden sind.
In einer Studie für das Global CCS Institute ist im Jahr 2009 untersucht worden,

welche CCS-Projekte sich global in welchem Status befinden. Insgesamt sind 499 CCS-
Aktivitäten identifiziert worden, von denen allerdings 224 dem reinen Forschungsbereich
zuzuordnen sind. Von den verbleibenden 275 Projekten sind 34 erfolgreich beendet und
28 werden nicht weiter verfolgt. Es ergeben sich 213 aktive Projekte, von denen 101
von kommerziellem Maßstab (>1Mt/a) sind. Bei 62 Projekten wird die ganze CCS-
Prozesskette, bestehend aus CO2-Abscheidung, CO2-Transport und CO2-Speicherung,
demonstriert, so dass sie als integrierte Projekte bezeichnet werden können. Hiervon sind
im Jahr 2009 sieben Projekte im Betrieb gewesen [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 8 f.].
Die Anzahl der integrierten Projekte hat sich im Jahr 2010 auf 77 erhöht und ist seitdem
nahezu konstant geblieben (75 Projekte in 2012). Hiervon befinden sich acht Anlagen
im Betrieb [vgl. Gurney, 2011, S. 8 f.], [vgl. Gurney, 2012, S. 20, S. 178 ff.]. Im Folgenden
werden jedoch die Angaben aus dem Jahr 2009 verwendet, da diese Informationen zu
den eingesetzten Brennstoffen beinhalten.
In den 62 Projekten sind neben den Kraftwerksprojekten 15 Anlagen zur Flüssiggas-

erzeugung, drei Erdölraffinerien und drei weitere Anlagen enthalten. Für die weiteren
Darstellungen werden nur die 41 geplanten Kraftwerksprojekte berücksichtigt. Bei zwei
dieser Projekte werden zwei unterschiedliche Kraftwerkstypen gebaut, so dass in Ab-
bildung 2.19 insgesamt 43 CCS-Kraftwerke enthalten sind, die bis zum Ende dieses
Jahrzehnts gebaut werden sollen. Davon befinden sich 17 in der Identifikations-, 18 in
der Evaluations- und acht in der Definitionsphase. Der Großteil (26 Anlagen) ist für die
Jahre 2014 und 2015 geplant. Insgesamt ergeben sich 28,5GW installierte CCS-Leistung,
wodurch 90Mt/a an CO2 gespeichert werden sollen.

Die 43 Anlagen verteilen sich auf insgesamt 18 Länder. Der Schwerpunkt liegt mit
acht Anlagen in den USA, gefolgt von China, England, Niederlande und Norwegen mit
jeweils vier Anlagen. Die elektrischen Anlagenleistungen liegen zwischen 125MW und
1600MW. Hiervon wird jedoch in der Regel nicht aus der vollen Anlagenleistung das
CO2 abgeschieden: Im Mittel werden knapp 30% der Gesamtanlagenleistung für die
CO2-Abscheidung eingeplant (Angaben liegen für sieben Anlagen vor: maximal 44%,
minimal 19%) [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 13 ff.].

64



2 Grundlagen

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

100

2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 k.A.

Installierte CCS-Leistung in MW

CO2-Abscheidungsrate in Mt/a

Anzahl CCS-Kraftwerke

43 Anlagen

28,5 GW

90 Mt/a

Abbildung 2.19: Geplante CCS-Kraftwerke weltweit, eigene Darstellung mit Daten aus
McConnell et al. [2009b, S. 13 ff.]

Als Brennstoff wird in fast allen Anlagen (40 von 43) Steinkohle eingesetzt. In den
drei übrigen Anlagen wird zweimal mit Erdgas und einmal mit Wasserstoff geplant. In
sieben Anlagen ist neben Kohle auch Biomasse als Brennstoff eingeplant. Hiervon sind
vier Anlagen in den Niederlanden und jeweils eine in England, Polen und Schottland
geplant, die alle in den Jahren 2014 und 2015 in Betrieb gehen sollen [vgl. McConnell
et al., 2009b, S. 13 ff.].

Die CO2-Abscheidungsvariante Post-Combustion ist 23 Mal geplant, Pre-Combustion
soll 18 Mal errichtet werden. Die Verbrennung mit reinem Sauerstoff (Oxyfuel) ist nur
in zwei Kraftwerken vorgesehen. Erwartungsgemäß ist die CO2-Abscheidungsvariante
Pre-Combustion in fast allen Kraftwerken (16 Mal, 2 Mal keine Angabe) mit einer
vorgelagerten Vergasung (IGCC) kombiniert. Die Kraftwerke mit Biomasse-Einsatz wählen
in vier Fällen Pre-Combustion und in drei Fällen Post-Combustion [vgl. McConnell et al.,
2009b, S. 13 ff.].

Die jährlich abgeschiedenen CO2-Mengen liegen in einem Bereich von 0,3Mt/a bis
8Mt/a und betragen pro Kraftwerk im Mittel 2,3Mt/a. Bei einer mittleren Anlagen-
größe von knapp 700MW elektrischer Leistung ergeben sich überschlägig 4,8Mt/a, die
an CO2 abgeschieden werden könnten (Annahmen: elektrischer Wirkungsgrad 40%,
Heizwert Steinkohle 25GJ/t, Betriebsstunden 8000 h/a, CO2-Emissionsfaktor Steinkohle
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0,095 t/GJ). Hieraus ergibt sich ein Abscheidungsanteil von knapp 50%, was deutlich
über den 30% liegt, die weiter oben aus den sieben Anlagendaten ermittelt worden sind
[vgl. McConnell et al., 2009b, S. 13 ff.].
Auch für den Bereich der CO2-Abtrennung mittels Algen existieren bereits erste

Projekte in der Industrie: Nach einer Pressemitteilung von Vattenfall arbeitet seit Juni
2010 eine Algenzucht, die mit Rauchgasen aus dem Heizkraftwerk Senftenberg betrieben
wird. Hierbei handelt es sich um senkrecht hängende Flachplatten-Kollektoren [vgl. Happe,
2010, S. 1].

2.1.3.2 CO2-Transport

Da bei einem Großteil der für die Zukunft geplanten CCS-Projekte der Ort der CO2-
Abscheidung und der CO2-Speicherung räumlich nicht zusammenfallen, wird ein Transport
von CO2 notwendig sein. Energetisch ist es ebenfalls grundsätzlich sinnvoller, das anfal-
lende CO2 im Vergleich zu elektrischer Energie und zu Brennstoffen zu transportieren
[vgl. Davison et al., 2001, S. 12]. Dieser Effekt wird sich beim Einsatz von Biomasse
als Energieträger und durch die Abgabe von Fernwärme noch verstärken, so dass das
abgeschiedene CO2 mit hoher Wahrscheinlichkeit transportiert werden muss.
Grundsätzlich stehen für den Transport von CO2 vier Optionen zur Verfügung, die

teilweise bereits angewendet werden: CO2-Transport mittels Rohrleitung (Pipeline),
Schiff, Bahn und LKW. Welche dieser vier Optionen sich im Einzelfall am besten
eignet, hängt von verschiedenen Faktoren ab, wie z. B. dem jährlichen CO2-Strom,
der Entfernung zu potenziellen CO2-Lagerstätten, Transportkosten oder Fragen der
Sicherheit. Die vier Varianten werden in den Kapiteln 2.1.3.2.2 bis 2.1.3.2.4 technisch
erläutert. In Abhängigkeit von der Transportart liegt das CO2 entweder in fester, flüssiger
oder gasartiger Form vor und es können spezifische Anforderungen an die Reinheit des
CO2 gestellt werden. Deswegen wird im Kapitel 2.1.3.2.1 zunächst auf die spezifischen
Stoffeigenschaften von CO2 für den Transport näher eingegangen.

2.1.3.2.1 CO2-Stoffeigenschaften für den CO2-Transport CO2 liegt bei Umgebungs-
bedingungen von 1 bar und 15 °C im gasförmigen Zustand vor. Bei normalem Umge-
bungsdruck gefriert CO2 unterhalb einer Temperatur von -78 °C. Dieses sogenannte
Trockeneis hat eine Dichte von ca. 1550 kg/m3. Der Tripelpunkt liegt bei 5,8 bar und
-55,6 °C (vgl. Abbildung 2.20). Oberhalb dieser Tripelpunkt-Temperatur kann CO2 für
Transportzwecke durch Kompression verflüssigt werden. Durch die Verflüssigung kann
die Dichte des gasförmigen CO2 von 1,85 kg/m3 auf 824 kg/m3 (bei 15 °C und 51 bar)
bis 1156 kg/m3 (bei -50 °C und 7 bar) angehoben werden. Hierdurch wird der zu trans-
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portierende Volumenstrom deutlich reduziert. Der kritische Punkt von CO2 liegt bei
31,06 °C und 73,84 bar. Oberhalb von diesem Punkt kann nicht mehr zwischen flüssiger
und gasförmiger Phase unterschieden werden. Die Dichte beträgt hier 464 kg/m3 [vgl.
Fischedick et al., 2007, S. 217].

D
ru

ck
 in

 b
ar

Temperatur in °C

+31-55,6-78

1,03
1,00

5,81

73,8

gasförmig

„gasförmig“
(überkritisch)

flüssig 

Tripelpunkt

fest

kritischer 
Punkt

kritische 
Isotherme

„flüssig“
(überkritisch)

Abbildung 2.20: Phasendiagramm (p,T-Diagramm) für CO2, eigene Darstellung auf Basis
von Fischedick et al. [2007, S. 217]

Üblicherweise wird CO2 für den Transport in Pipelines im überkritischen Zustand auf
eine Dichte von 1100 kg/m3 komprimiert. Der überkritische Zustand hat gegenüber der
flüssigen Phase den Vorteil, dass in Pumpen oder Kompressoren keine Kavitationseffekte
auftreten, die die eingesetzten Materialien stark schädigen können. Der CO2-Transport
per Schiff, Bahn oder LKW findet in der Regel im flüssigen bzw. überkritischen Zustand
statt [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 66], [vgl. Clarke et al., 2004, S. 99]. Hierfür spricht
die höhere Dichte, die in der flüssigen Phase erreicht wird (siehe oben).
Die Herstellung von Trockeneis ist vergleichsweise energieaufwändig: Es müssen zwi-

schen 260 kWh/t und 420 kWh/t aufgewendet werden. Die im Vergleich zum flüssigen
bzw. überkritischen Zustand höhere Dichte kann diesen Mehraufwand nicht ausgleichen.
Hierfür beträgt der Energieeinsatz zwischen 112 kWh/t (Verdichtung auf 110 bar) und
100 kWh/t bis 160 kWh/t (kältetechnische Verflüssigung) [vgl. Fischedick et al., 2007,
S. 66 f.], [vgl. Radgen et al., 2006, S. 77].

Für den Transport müssen die Verunreinigungen im CO2 an Wasserdampf und Schwe-
feldioxid möglichst gering gehalten werden, um Korrosionserscheinungen zu vermeiden.
Darüber hinaus kann bei zu hohem Wasserdampfgehalt unter hohem Druck Hydratbil-
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dung einsetzen, was zu Ablagerungen in Pumpen oder Rohren führt [vgl. Linßen et al.,
2006, S. 25]. Bis zu einem Wassergehalt von 50 ppm können in jedem Fall konventionelle
Kohlenstoffstähle verwendet werden [vgl. Fischedick et al., 2006, S. 108]. An anderer Stelle
werden 580 ppm als ausreichend angesehen [vgl. Radgen et al., 2006, S. 69]. Entschei-
dend ist hierbei die relative Feuchte, die bei unterschiedlichen Außentemperaturen und
Druckverlusten 60% nicht überschreiten sollte, so dass keine Wasserdampfkondensation
stattfindet. Unter einem Druck von 500 bar kann reines CO2 bis zu 5000 ppm (75 °C) bzw.
2000 ppm (30 °C) an Wasser aufnehmen. Dieser Wert wird durch Verunreinigungen (z. B.
H2S, O2, N2) reduziert. Stickoxid-Anteile sind für den CO2-Transport nicht relevant,
beim Pipelinetransport durch bewohnte Gebiete wird ein Grenzwert für Schwefelwasser-
stoff (H2S) erwartet, der unter 1500 ppm liegen dürfte [vgl. Metz et al., 2005, S. 181 f.].
Durch Verunreinigungen des CO2 erhöht sich des Weiteren der Kompressionsaufwand
und die Dichte kann sich erheblich verringern, was zu einer reduzierten Ausnutzung der
Transportkapazitäten sowie der CO2-Lagerstätten führt [vgl. Kuckshinrichs et al., 2010,
S. 37].

2.1.3.2.2 Pipelinetransport Der CO2-Transport in Pipelines ähnelt dem langjährig
erprobten Pipelinetransport von Erdöl oder Erdgas. Üblicherweise kommen bei trockenem
CO2 (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1) konventionelle (günstigere) Kohlenstoffstähle für den Pipeli-
nebau zum Einsatz [vgl. Fischedick et al., 2006, S. 108]. Die Auslegung der CO2-Pipeline
hinsichtlich Druck, Größe und Zusatzaggregaten (z. B. Verdichterstationen) hängt von
einer Vielzahl an Faktoren ab, wie z. B. Transportlänge, Topographie (Berge, Flüsse,
am Meeresgrund etc.), Temperaturschwankungen im Jahresgang oder die bestehende
Infrastruktur (Bebauung, Bahntrassen, Naturschutzgebiete etc.) [vgl. Metz et al., 2005,
S. 184].
Die jährlich zu transportierende CO2-Menge und die CO2-Transportdistanz bestim-

men den Durchmesser der CO2-Pipeline. In Abbildung 2.21 ist für eine jährliche CO2-
Massenrate von einer, zwei und fünf Megatonnen CO2 dargestellt, welche Durchmesser
für eine bestimmte Pipelinelänge (ohne Nachverdichtung) benötigt werden. Als maximale
Durchmesser werden an Land 1,4m und zu Wasser 1,0m angesehen [vgl. Viebahn et al.,
2009, S. 50]. Für den CO2-Transport von 1Mt/a wird eine Kompressorleistung von ca.
200 kW benötigt. Für die doppelte Jahresmenge muss ein Kompressor mit 300 kW einge-
setzt werden [vgl. McCoy, 2008, S. 37]. Hieraus lässt sich ein spezifischer Energieaufwand
für den CO2-Transport von 1,31 kWh/t bis 1,75 kWh/t berechnen. Als übliche Strömungs-
geschwindigkeit werden 1,5m/s bzw. ein Bereich von 1m/s bis 3m/s angesehen [vgl.
Viebahn et al., 2009, S. 50], [vgl. Hendriks et al., 2004, S. 11].

Für den Pipelinetransport befindet sich das CO2 im überkritischen Zustand [vgl.
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Bundestag, 2008b, S. 14], (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1). Auch wenn für den CO2-Transport
im flüssigen Aggregatzustand ein geringerer Druck ausreichend wäre, so hätte dieser
Zustand den Nachteil, dass bei Geländeanstiegen und dadurch sinkendem Innendruck CO2

verdampfen könnte. Hierdurch würde ein Zwei-Phasen-Gemisch entstehen, das technisch
schwer zu handhaben ist [vgl. Radgen et al., 2006, S. 66].
Da Pipelines zum Transport von CO2 in der Regel nicht gekühlt werden, wird die

Transport-Temperatur durch die Umgebungstemperatur vorgegeben. Somit kann der
Aggregatzustand nur durch den induzierten Druck in der Pipeline beeinflusst werden
[vgl. Linßen et al., 2006, S. 25]. Da dieser Druck an jeder Stelle der Pipeline größer
als der für CO2 kritische Druck von 73,8 bar sein muss, wird häufig ein Mindestdruck
von 80 bar gefordert. Bei diesem Druck stellt sich ein optimales Verhältnis zwischen
Dichte und Kompressionsaufwand ein, da eine weitere Verdichtung nur zu einem geringen
Dichteanstieg führt (vgl. Kapitel 2.1.3.3.3). Durch die Reibung des CO2 an der rauen
Rohrinnenseite kommt es jedoch mit zunehmender Strecke zu einem Druckabfall. Dieser
Druckabfall ∆p in 105 bar lässt sich mittels Formel 2.5 berechnen. Hierbei ist ρCO2

die Dichte von CO2 unter Transportdruck in kg/m3, l die Pipeline-Länge in m, u
die Fließgeschwindigkeit in m/s und d der Pipeline-Durchmesser in m. λP stellt den
Rohrreibungskoeffizienten dar und wird für Fließgeschwindigkeiten von ca. 2m/s bis
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3m/s annäherungsweise nach Formel 2.6 berechnet [vgl. Göttlicher, 1999, S. 160].

∆p = ρCO2 · l · u2

2 · d
· λP (2.5)

λP = 0, 093 · l

(d · 1000)0,249 (2.6)

Abbildung 2.22 stellt den Druckverlust in CO2-Pipelines für fünf verschiedene Nenn-
durchmesser bei Fließgeschwindigkeiten von 1,5m/s und 2,5m/s dar. Der Druckverlust
ist bei einem kleinen Pipelinedurchmesser besonders groß, so dass eine Pipeline mit einem
Durchmesser von 0,1m bereits nach 50 km einen Druckverlust von ca. 150 bar (1,5m/s)
bzw. 400 bar (2,5m/s) aufweist. Geringere Fließgeschwindigkeiten führen zu geringeren
Druckverlusten, jedoch auch zu geringeren spezifischen Transportraten, was den Bau
größerer Nenndurchmesser erfordert. Aufgrund des Druckverlusts muss das CO2 entweder
mit einem erhöhtem Druck eingespeist oder auf der Transportstrecke nachverdichtet wer-
den. Diese Nachverdichtung sollte bei einem Druckabfall auf weniger als 80 bar eingeplant
werden, was je nach Ausgangsdruck, Rohrinnendurchmesser und Fließgeschwindigkeit
ab ca. 100 km bis 200 km Streckenlänge notwendig wird. Es existieren allerdings auch
CO2-Pipelines mit 330 km Transportlänge ohne Nachverdichtung [vgl. Radgen et al., 2006,
S. 67]. Typischerweise wird ein Eingangspipelinedruck von 110 bar bis 138 bar gewählt.
Dieser kann jedoch auch bis zu 207 bar betragen, um mögliche Verdichterstationen auf
der Pipelinetrasse zu vermeiden [vgl. McConnell et al., 2009a, S. B-5].

2.1.3.2.3 Schiffstransport Der Schiffstransport von CO2 ähnelt dem konventionellen
Schiffstransport von Flüssiggas. Für den Transport von Flüssiggas existieren drei Varian-
ten: Entweder wird das Flüssiggas bei Umgebungstemperatur unter Druck transportiert
oder die Temperatur wird abgesenkt, so dass bei Umgebungsdruck das Flüssiggas in flüssi-
ger Phase vorliegt. Die dritte Variante stellt eine Mischung aus Verdichtung und Kühlung
dar (Hybrid-Tank). Während für kleine Schiffe häufig Druckbehälter zum Einsatz kom-
men, wird für große Flüssiggasschiffe üblicherweise der gekühlte Transport angewendet.
Bei sehr großen Volumina würden ansonsten sehr starke Wanddicken benötigt werden, die
ein entsprechendes Tankeigengewicht nach sich ziehen, wodurch der Energiebedarf für den
Transport unverhältnismäßig ansteigen würde [vgl. Radgen et al., 2006, S. 76]. Darüber
hinaus ist es schwierig, Druckbehälter mit den erforderlichen Größen und Wandstärken
zu schweißen [vgl. Radgen et al., 2006, S. 77].
Dem Phasendiagramm von CO2 (vgl. Abbildung 2.20) kann entnommen werden,
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dass durch eine Abkühlung unter atmosphärischem Druck kein flüssiges CO2, sondern
Trockeneis entsteht. Flüssiges CO2 kann in einem Temperaturbereich von -55,6 °C bis
+31 °C und bei einem Druck von mehr als 5,8 bar bestehen. Für den Transport von CO2

werden bislang der Hybrid-Tank für den Schiffstransport in einem Temperaturbereich
von -54 °C bis -50 °C und einem Druckbereich von 6 bar bis 7 bar favorisiert. In diesem
Bereich liegen bereits Erfahrungen von Flüssiggasschiffen vor, die üblicherweise bei -50 °C
und 7 bar betrieben werden [vgl. Metz et al., 2005, S. 186].

Durch äußere Wärmezufuhr wird das CO2 in dem Hybrid-Tank auf dem Transportweg
erwärmt, so dass es verdampft. Gasförmiges CO2 hat eine geringere Dichte als flüssiges
CO2, wodurch sich der Druck im Behälter erhöht. Da die Kühlung des Tanks zu energie-
aufwändig wäre, wird das gasförmige CO2 üblicherweise in die Atmosphäre entlassen [vgl.
Metz et al., 2005, S. 187]. Eine andere Möglichkeit besteht darin, das gasförmige CO2

mittels einer Kältemaschine auf dem Schiff erneut zu kondensieren. Für diese Kühlung
wird eine elektrische Leistung von 22W/t angegeben. Diese resultierende Kühlenergie
hängt somit von der transportierten CO2-Menge und der Transportzeit ab [vgl. Radgen
et al., 2006, S. 77].

71



2 Grundlagen

Der Schiffstransport hat gegenüber dem Pipelinetransport den Vorteil, dass bei jeder
Schiffslieferung bestimmt werden kann, welcher Speicherstätte das CO2 zugeführt werden
soll. Dieser Vorteil bleibt so lange bestehen, bis ein CO2-Pipeline-Netz existiert, in
dem eine ähnliche Flexibilität gegeben ist. Der Nachteil des Schiffstransports besteht
in der Notwendigkeit, das CO2 am Ort der Abscheidung zwischenzulagern, bevor es
mittels einer (ebenfalls zu errichtenden) Verladeeinrichtung auf ein Schiff verfrachtet
werden kann. Am Speicherort ist dann ebenfalls eine Entladestation vorzusehen. Je
nach Beladungsgeschwindigkeit des CO2-Speichers kann auch am Entladungspunkt ein
Zwischenspeicher notwendig sein [vgl. Radgen et al., 2006, S. 77]. Der CO2-Schiffstransport
wird (aus wirtschaftlichen Gründen) vor allem bei längeren Distanzen (ab 1000 km) und
kleineren CO2-Jahrestonnagen zum Einsatz kommen (vgl. Kapitel 2.2.3).
Die größten Schiffe zum Transport von Flüssiggas weisen Größen von 200 000m3 auf,

wodurch 230 kt an CO2 in flüssiger Phase transportiert werden könnten [vgl. Metz et al.,
2005, S. 186]. Die technische Entwicklung konzentriert sich allerdings auf Schiffsgrößen
zwischen 10 kt und 50 kt [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 84]. Im Bereich der Nordsee
befindet sich ein CO2-Schiff mit 1250m3 im Einsatz. Das 1999 gebaute Schiff „Coral
Carbonic“ transportiert CO2 bei einem Druck von maximal 17,9 bar und einer minimalen
Temperatur von bis zu -40 °C [vgl. McConnell et al., 2009a, S.C-7]. Die tatsächlich
einzusetzende Schiffsgröße hängt letztendlich von den örtlichen Gegebenheiten ab (v. a.
maximaler Tiefgang, Kailänge).
Beim Entladen der Zwischenspeicher an Land oder des Schiffstanks ist darauf zu

achten, dass das frei werdende Volumen durch gasförmiges CO2 aufgefüllt wird, um
keine Verunreinigungen mit Umgebungsluft zuzulassen, so dass ein reiner CO2-Strom
gespeichert werden kann [vgl. Metz et al., 2005, S. 187].

2.1.3.2.4 Bahn- und LKW-Transport Der Transport von CO2 per Bahn oder LKW
kann aufgrund begrenzter Kapazitäten sinnvollerweise nur für Pilot- und Demonstra-
tionsprojekte eingesetzt werden, bei denen eine hohe Flexibilität gewünscht ist. Beim
LKW-Transport wird mit einer CO2-Ladekapazität von 20 t gerechnet, ein Ganzzug kann
bis 1300 t bis 3000 t aufnehmen [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 71].
Zum Transport des flüssigen CO2 werden wie beim Schiffstransport Hybrid-Tanks

eingesetzt. Das CO2 wird beispielsweise bei 20 bar und -20 °C oder 12 bar bis 17 bar und
-50 °C bis -70 °C transportiert [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 71].

2.1.3.2.5 Status quo CO2-Transport Obwohl der CO2-Transport das entscheidende
Bindeglied zwischen CO2-Abscheidung und CO2-Speicherung darstellt, ist der Auf-
bau einer entsprechenden Transportinfrastruktur bislang erst wenig untersucht worden.
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Durchgeführte Studien haben sich bisher vor allem auf den Aspekt der Wirtschaftlichkeit
konzentriert [vgl. Bundestag, 2008b, S. 15 f.].

Der Schwerpunkt bisheriger CO2-Pipeline-Aktivitäten liegt in Nordamerika, wo bislang
5200 km CO2-Pipelines errichtet worden sind [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 9]. Weltweit
werden mehr als 50Mt an CO2 pro Jahr in Pipelines transportiert [vgl. Bennaceur et al.,
2008, S. 85]. Über 90% dieser Transporte finden im US-Bundesstaat Texas statt, um
das CO2 zur verbesserten Erdölgewinnung in Erdöllagerstätten zu verpressen [vgl. Metz
et al., 2005, S. 182].

CO2-Schiffstransporte haben bislang ausschließlich für die Lebensmittelindustrie statt-
gefunden. Weltweit sind hierfür vier kleinere Schiffe mit Hybrid-Tank im Einsatz, die CO2

aus der Ammoniak-Produktion in Nord-Europa transportieren. Vor allem in Norwegen
und Japan wird die weitere Entwicklung von größeren Schiffen und der dazugehörigen
Zwischenspeicher vorangetrieben [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 70 f.], [vgl. Metz et al.,
2005, S. 186]. Von der EU-Kommission wird seit Ende 2009 ein Projekt gefördert, das eine
erste CO2-Transport-Infrastruktur für kleinere und mittlere CO2-Emittenten untersucht.
Als Modellregionen werden Le Havre und Rotterdam mit den CO2-Speicherstätten in
leeren Erdöl- und Erdgasfeldern in der Nordsee verbunden. Als CO2-Transportoption
werden neben einer Pipeline auch Schiffe untersucht, die das CO2 in flüssiger Form bei
-50 °C und 7 bar bis -30 °C und 15 bar transportieren [vgl. Plasynski und Deel, 2010a,
S. 2].
Der CO2-Transport mittels Bahn und LKW findet bislang nur vereinzelt im Ver-

suchsmaßstab statt. So wird in dem von Vattenfall betriebenen Oxyfuel-Demonstra-
tionskraftwerk am Standort Schwarze Pumpe das CO2 mit handelsüblichen Gas-LKW
abtransportiert. Der Bau einer Pipeline ist jedoch schon in Planung [vgl. Vattenfall,
2009d, S. 5].

Bei den bislang 43 geplanten CCS-Kraftwerken soll in 34 Fällen eine Pipeline zum
Abtransport des CO2 zum Einsatz kommen, bei acht Anlagen ist die Art des CO2-
Transports noch nicht festgelegt. In lediglich einem Fall soll das CO2 ausschließlich
per Schiff befördert werden (Finnland, über 1400 km). Dreimal soll eine Kombination
aus Pipeline und Schiff bzw. einmal aus Pipeline und LKW zum Einsatz kommen. Die
geplanten Pipelinelängen variieren zwischen 6,4 km und 300 km und betragen im Mittel
132 km [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 13 ff.].

2.1.3.3 CO2-Speicherung und CO2-Monitoring

Die Speicherung von CO2 stellt den dritten großen Schritt der CCS-Prozesskette dar. Dass
eine CO2-Speicherung im geologischen Untergrund grundsätzlich möglich ist, beweisen
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natürliche Kohlenwasserstoff- und Kohlenstoffdioxid-Lagerstätten, die seit Jahrmillionen
innerhalb bestimmter geologischer Formationen von der Atmosphäre getrennt lagern. Die
CO2-Speicherung wird von einem CO2-Monitoring begleitet, das vor, während und nach
der CO2-Einlagerung durchgeführt wird, um sicherzustellen, dass die Speicherstätte für
die Einlagerung von CO2 geeignet ist und dass ausreichend wenig CO2 entweicht.
Im Folgenden werden die möglichen CO2-Speicheroptionen vorgestellt, bevor auf die

CO2-Einlagerungs- und CO2-Speichermechanismen näher eingegangen wird. Abschließend
wird der Aspekt des CO2-Monitorings dargestellt und es wird ein kurzer Status quo zur
CO2-Speicherung gegeben.

2.1.3.3.1 CO2-Speicheroptionen Die einzelnen Möglichkeiten der geologischen CO2-
Speicherung verfügen allesamt über ein Reservoir, das mit einem dichten Gestein nach
oben und seitlich abgeschlossen sein muss. Dieses Reservoir besitzt ein Sedimentgestein
(Ablagerungsgestein), das durch seine Porosität eine entsprechende CO2-Lagerkapazität
(in Form von Hohlräumen) bereitstellt [vgl. Duckat et al., 2004, S. 22].

Für alle CO2-Speicheroptionen muss vor der ersten Einlagerung sichergestellt sein, dass
das Reservoir für die Langzeitspeicherung von CO2 geeignet ist. Im „Gesetz zur Demons-
tration der dauerhaften Speicherung von Kohlendioxid“ werden Messdaten festgelegt,
die für die Charakterisierung und Bewertung der potenziellen Kohlenstoffdioxidspeicher
verwendet werden. Aus diesen Messdaten (z. B. Porenvolumen, Lösungsgeschwindigkeit,
Mineralisierungsgeschwindigkeit) muss anschließend ein statisches, dreidimensionales
Modell der CO2-Speicherstätte erstellt werden. Anhand einer anschließenden Simulation
des dynamischen Speicherverhaltens soll abschließend eine Risikobewertung durchgeführt
werden [vgl. Bundesregierung, 2012, S. 28 ff.].

Im Folgenden werden zunächst diejenigen CO2-Speicheroptionen benannt, die we-
gen fehlender Langzeitspeichersicherheit (Ozeanspeicherung, Nutzung in aktiven Erdöl-
/Erdgaslagerstätten) oder hohem energetischen Aufwand (Speicherung von Trockeneis,
Mineralisierung) ausgeschlossen werden. Anschließend werden CO2-Speichermöglichkeiten
vorgestellt, die sich für negative CO2-Emissionen anbieten (leere Erdöl-/Erdgasfelder, nicht
abbaubare Kohleflöze, saline Aquifere). Zum Schluss werden weitere CO2-Speicheroptionen
vorgestellt, die sich aus heutiger Sicht nicht großflächig durchsetzen werden, aber für
Nischenanwendungen denkbar sind (z. B. Salzkavernen, industrielle Nutzung). Auf die
Höhe der CO2-Speicherkapazitäten für die einzelnen Lageroptionen wird in Kapitel 2.3.4.3
vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit der CO2-Sequestrierung näher eingegangen.

Ausgeschlossene CO2-Speicheroptionen Bei der Speicherung von CO2 in ozeanischen
Gewässern soll die natürliche CO2-Aufnahmefähigkeit der Weltmeere künstlich erweitert
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werden (vgl. Kapitel 1.1.1). Hierfür wurden bislang ausschließlich Computersimulationen
und Laborexperimente durchgeführt. Ob die beiden theoretisch vorhandenen Speicherme-
thoden (flüssiger CO2-See in mindestens 3000m Tiefe und gasförmige CO2-Dispersion
in 500m Tiefe) in der Praxis Erfolg haben, wird wahrscheinlich nicht überprüft werden
können, da bisherige Versuche in Norwegen und Hawaii am Widerstand der Bevölkerung
gescheitert sind. Da die Mechanismen der Tiefsee bislang erst ansatzweise verstanden
sind, erscheint ein mittel- oder langfristiger Einsatz als unrealistisch [vgl. Duckat et al.,
2004, S. 24 ff.], [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 108]. Darüber hinaus ist im Jahr 2007
im Übereinkommen zum Schutz der Meeresumwelt des Nordost-Atlantiks (OSPAR) die
Einlagerung von CO2 in die Wassersäule oder auf den Grund des Ozeans verboten worden
[vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 108]. Des Weiteren lehnt die Bundesregierung die Einlage-
rung von CO2 in der Wassersäule des Ozeans grundsätzlich ab [vgl. BMWi et al., 2007,
S. 9]. Weiterhin wird der Ozean (im Gegensatz zum geologischen Untergrund) als Teil der
Biosphäre angesehen, so dass im Ozean eingelagerte CO2-Mengen relativ zeitnah wieder
in die Atmosphäre gelangen können, was dem Ansatz der negativen CO2-Emissionen
widerspricht [vgl. Radgen et al., 2006, S. 88].

Die Nutzung von abgeschiedenem CO2 zur Verbesserung der Erdöl- oder Erdgas-
ausbeute aus aktiven Kohlenwasserstofflagerstätten (Enhanced Oil/Gas Recovery bzw.
EOR/EGR) wird als CO2-Speicheroption nicht berücksichtigt. Hierdurch gelangen neue
Kohlenwasserstoffe in die Atmosphäre, die zu zusätzlichen CO2-Emissionen führen und
den Gedanken der CO2-Negativität konterkarieren (vgl. Kapitel 2.3.4). Die Einlagerung
in erschöpfte Erdöl- und Erdgasfelder wird im Folgenden hingegen mitberücksichtigt.

Die Einlagerung von CO2 in stillgelegte Kohlebergwerke weist zunächst den technischen
Vorteil auf, dass das CO2 an den verbliebenen Kohleresten (relativ langzeitstabil) adsorbie-
ren kann. Dem steht gegenüber, dass ehemalige Bergwerke häufig äußerst verzweigt und
mit weiteren Bergwerken verbunden sind. Vor allem in Deutschland existieren Verbund-
bergwerke von großer Ausdehnung, bei deren Bau keine Nutzung als CO2-Speicherstätte
vorgesehen gewesen ist. Diese Verbundbergwerke müssten mit hohem Aufwand abgedich-
tet werden, wobei druckresistente Schacht- und Stollenverschlüsse zunächst entwickelt und
erprobt werden müssten [vgl. Radgen et al., 2006, S. 96]. Hinzu kommen häufig Deckge-
birge, die das eingelagerte CO2 nicht sicher zurückhalten würden, so dass ein erhebliches
Leckagerisiko vorliegen würde. Darüber hinaus befinden sich die Bergwerke häufig in
geringer Tiefe (kleiner 800m), so dass gasförmiges CO2 mit einer relativ kleinen Dichte
eingelagert werden müsste, was die vorhandenen Speicherkapazitäten deutlich reduzieren
würde [vgl. Metz et al., 2005, S. 220], [vgl. Radgen et al., 2006, S. 93]. Aus der geringen
Tiefe ergibt sich weiterhin das Problem, dass bei relativ geringem Umgebungsdruck
das eingelagerte, flüssige CO2 verdampfen könnte, wodurch die Temperatur deutlich
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abgesenkt wird und sich nahe der Injektionsstelle Eis bilden kann, das eine weitere
Einlagerung verhindert [vgl. Radgen et al., 2006, S. 95]. Aus den vorgenannten Gründen
wird die CO2-Einlagerung in stillgelegte Kohlebergwerke im Folgenden ausgeschlossen.

Die Lagerung von Trockeneis im Meer oder an kalten Standorten auf dem Festland
wird seit einigen Jahren nicht weiter untersucht, da die Herstellung von festem CO2

sehr energieintensiv ist (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1). Die Einbringung von Bikarbonat, das
aus abgeschiedenem CO2 in Verbindung mit Kalkstein und Wasser entsteht, in den
Ozean wird ebenfalls nicht weiter verfolgt, da diese Möglichkeit als nicht umsetzungsfähig
angesehen wird [vgl. Duckat et al., 2004, S. 27].

Beim Konzept der Mineralisierung reagiert gasförmiges, konzentriertes CO2 mit Mag-
nesium- oder Kalziumsilikaten zu Karbonaten, in dem CO2 fest gebunden ist, und
Siliziumverbindungen. Hierbei handelt es sich um einen natürlichen Prozess, der bei der
Gesteinsverwitterung zu beobachten ist. Obwohl das Verfahren eine Reihe von Vorteilen
hat (exotherme Reaktion, permanente CO2-Speicherung ohne Leckagerisiko, weltweit
ausreichend Rohstoffe vorhanden), besteht das Problem, dass der Prozess der Mineralisie-
rung, der in der Natur über sehr lange Zeiträume (Jahre bis Jahrtausende) abläuft, nur
sehr aufwändig beschleunigt werden kann. Diese beschleunigenden Maßnahmen können
eine Erhöhung der Reaktionstemperatur bzw. des -drucks, Verringerung der Partikel-
größen oder der Einsatz von Katalysatoren sein, was einen zusätzlichen Energieeinsatz
bedingt. Pro Tonne CO2 werden zwei bis drei Tonnen Magnesiumsilikate benötigt, so
dass ein erheblicher Aufwand für den Antransport der Silikate und für den Abtransport
der Karbonate absehbar ist [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 108], [vgl. Radgen et al., 2006,
S. 88 ff.].

Leere Erdöl- und Erdgasfelder Die CO2-Einlagerung in erschöpfte Erdöl- und Erdgas-
lagerstätten erscheint als vielversprechende CO2-Speicheroption. Hierbei muss jedoch
erwähnt werden, dass aus wirtschaftlichen Gründen Erdöllagerstätten üblicherweise zu
25% und Erdgaslagerstätten üblicherweise zu 60% bis 90% entleert werden, so dass
die CO2-Einlagerung in vielen Fällen mit einer weiteren Erdöl- und Erdgasförderung
einhergehen wird [vgl. Radgen et al., 2006, S. 103 f.]. Die meisten bislang durchgeführten
CO2-Einlagerungen in leere Erdöl- und Erdgasfelder sind mit einer weiteren Ausbeutung
dieser Felder kombiniert worden. Hierbei wird 7% bis 19% der ursprünglichen Erdöl-
menge durch CO2 ersetzt [vgl. McConnell et al., 2009a, S.D-7]. Eine CO2-Einlagerung
mit gleichzeitiger Auslagerung weiterer, fossiler Energieträger widerspricht jedoch dem
eigentlichen Ansatz der CO2-Negativität, so dass zukünftig im Einzelfall untersucht
werden muss, wie hoch die tatsächlich eingelagerten CO2-Mengen ausfallen.

Die wirksame Speicherfunktion ist zum einen durch die über Millionen von Jahren
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andauernde natürliche Kohlenwasserstofflagerung und zum anderen durch die jahrzehn-
telange Zwischenspeicherung von Erdgas nachgewiesen. Allerdings findet die Zwischen-
speicherung von Erdgas bei geringeren Druckverhältnissen und über kürzere Zeiträume
statt als dies bei der CO2-Einlagerung beabsichtigt ist. Ein Vorteil von leeren Erdöl- und
Erdgasfeldern ist die vorhandene Bohrlochinfrastruktur, die jedoch dadurch relativiert
wird, dass die bestehenden Abdichtungen der Bohrlöcher unter Umständen den erhöhten
Anforderungen des größeren Drucks und des CO2 angepasst werden müssen [vgl. Duckat
et al., 2004, S. 22 f.], [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 98].

CO2 weist gegenüber Erdgas eine höhere Dichte und eine höhere Viskosität (Zähflüssig-
keit) auf, so dass es in der CO2-Lagerstätte als weniger mobil anzusehen ist [vgl. Duckat
et al., 2004, S. 23].

Nicht abbaubare Kohlelagerstätten Bei nicht abbaubaren Kohlelagerstätten handelt
es sich um Kohleflöze, die für einen wirtschaftlichen Abbau entweder zu tief liegen oder zu
dünn sind. In diesen Kohleflözen ist Methan vorhanden, das in der Regel an den Kohlen
adsorbiert ist. Dieses Methan in den Kohleporen kann durch CO2 ersetzt werden, da CO2

im Vergleich zu CH4 bevorzugt an Kohle adsorbiert. Dabei kann die gegenüber Methan
fünf- bis zehnfache Menge an CO2 eingelagert werden [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 99].

Da es sich bei Methan um ein im Vergleich zu CO2 viel stärkeres Treibhausgas handelt,
muss das geförderte CH4 energetisch genutzt werden, damit es wieder zu CO2 (und H2O)
reagieren kann. Durch den geringen Kohlenstoffanteil kommt es trotz Methannutzung zu
einer effektiven CO2-Einlagerung, die jedoch gegenüber anderen Speicheroptionen (z. B.
saline Aquifere) geringer ausfällt [vgl. Radgen et al., 2006, S. 97].
Die Aufnahmefähigkeit der Kohleflöze für das einzulagernde CO2 hängt von einer

Reihe von Faktoren ab, z. B. Tiefe (maximal 1500m), Druck, Temperatur, Kohlesorte
und Permeabilität. Durch die poröse Struktur der Kohle kann durch CO2-Adsorption an
ihrer großen Oberfläche drei- bis siebenmal so viel CO2 eingelagert werden, wie in einer
vergleichbaren leeren Erdgaslagerstätte.

Für die CO2-Einlagerung auf diese Art sind noch eine Reihe von technischen Fragen
zu klären. Es besteht beispielsweise die Gefahr, dass durch die CO2-Adsorption die
Kohle anschwillt, wodurch die Permeabilität, die Injektionsrate und letzten Endes die
Speicherfähigkeit reduziert wird. Des Weiteren ist die Dichtigkeit des Deckgebirges
ungewisser als im Fall von Erdöl- und Erdgaslagerstätten [vgl. Radgen et al., 2006, S. 99],
[vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 100 ff.].

Saline Aquifere Tiefe saline Aquifere sind Gesteinsschichten, die stark salzhaltiges
Grundwasser (Sole) enthalten, das nicht als Trinkwasser oder zu Bewässerungszwecken
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genutzt werden kann. Dieses Salzwasser ist nahezu stationär – aufgrund regionaler Druck-
unterschiede treten Fließgeschwindigkeiten von einigen Dezimetern bis zu wenigen Metern
pro Jahr auf [vgl. McConnell et al., 2009a, S.D-6]. Im Gegensatz zu ehemaligen Lager-
stätten für Kohlenwasserstoffe haben sie bislang keinen Langzeit-Dichtigkeitsnachweis
geliefert und können entweder offen oder geschlossen sein. Durch das bislang geringe
wirtschaftliche Interesse an tiefen salinen Aquiferen sind bisher nur wenige Bohrungen
abgeteuft worden. Gegenüber den Erdöl- und Erdgaslagerstätten hat dies einerseits den
Vorteil eines geringeren Leckagerisikos, andererseits stellt das erhöhte Fündigkeitsrisiko
einen Nachteil dar.

Als Gesteinsarten kommen häufig Sandstein oder Kalkstein vor, in die Wasser gepumpt
werden kann oder Flüssigkeiten eingelagert werden können. Kristalline Gesteinsarten
wie Granit verfügen über keine ausreichende Porosität und Permeabilität für die CO2-
Einlagerung. Der Anteil des porösen Volumens, der mit CO2 gefüllt werden kann, bestimmt
die CO2-Speicherkapazität. Die Bestimmung dieses Anteils ist Forschungsgegenstand
mehrerer CO2-Speicherprojekte und kann zwischen 2% und 68% liegen [vgl. Bennaceur
et al., 2008, S. 103 f.].
Das CO2 sollte in diese Gesteinsschichten im überkritischen Zustand und tiefer als

800m eingelagert werden, damit das CO2 eine hohe Dichte von 600 kg/m3 bis 800 kg/m3

aufweist und nahezu inkompressibel ist [vgl. Duckat et al., 2004, S. 23], (vgl. Kapi-
tel 2.1.3.3.2). In Krupp [vgl. 2010, S. 51] werden CO2-Speichertiefen von mindestens
1000m gefordert, da bereits geringe Verunreinigungen des CO2 zu einer geringeren Dich-
te führen. Durch unterschiedliche Temperaturgradienten kann es zu unterschiedlichen
CO2-Speichertemperaturen kommen, die die Dichte und den Aggregatzustand beein-
flussen. Hierdurch können sich Änderungen bzgl. der CO2-Speicherkapazität und des
Leckagerisikos ergeben [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 105].

Weitere CO2-Speicheroptionen Neben den bislang genannten CO2-Speicheroptionen
gibt es weitere CO2-Speicheroptionen, die sich mit hoher Wahrscheinlichkeit aus ver-
schiedenen Gründen nicht großflächig durchsetzen werden, aber eventuell für regionale
Nischenanwendungen geeignet sein können.
In Salzkavernen wird seit Jahrzehnten erfolgreich Erdgas zwischengespeichert, da

sie über eine hohe Injektivität verfügen. Gegen eine Einlagerung von CO2 spricht al-
lerdings, dass sie in der Regel recht flach liegen und die Kapazität jeder einzelnen
Kaverne recht gering ist [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 107]. Darüber hinaus sind bei der
Erdgasspeicherung bislang Speicherintervalle im Tages- bis Jahresbereich angewendet
worden, während die Salzkaverne den Speicherdruck bei der CO2-Speicherung für Jahr-
hunderte bis Jahrtausende aushalten muss. Eine interessante Option könnte jedoch die
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kurzzeitige CO2-Speicherung für Pufferzwecke darstellen, falls eine Zwischenspeicherung
(z. B. beim CO2-Schiffstransport) notwendig ist [vgl. Metz et al., 2005, S. 220]. Eine
Nutzungskonkurrenz könnte sich mit der Untertagedeponierung von Industrieabfällen
oder mit der Nutzung als Druckluftspeicher ergeben [vgl. Donner und Lübbert, 2006,
S. 25], [vgl. Oertel, 2008, S. 34]. Ein Nachteil von Salzkavernen ist, dass es aufgrund der
CO2-Einlagerung in einen Hohlraum (ähnlich wie in einem ehemaligen Kohlebergwerk) zu
einer ungewollten, rapiden Entleerung kommen kann, die in der Form für Porenspeicher
(Aquifere, Erdöl-/Erdgaslagerstätten) aufgrund geringerer Permeabilität und Porosität
nicht möglich ist [vgl. Radgen et al., 2006, S. 124]. Bislang gibt es kein Beispielprojekt
für die CO2-Einlagerung in eine Salzkaverne [vgl. McConnell et al., 2009a, S.D-9].
Die CO2-Einlagerung in Gas- und Ölschiefer ist mit der CO2-Adsorption in tiefen

Kohleflözen vergleichbar. Die geringen Tiefen dieser Lagerstätten und die sehr geringe
Permeabilität der Gas- und Ölschiefer machen eine Einlagerung jedoch technisch nahezu
unmöglich [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 107].

Eine weitere Option ist die CO2-Einlagerung in Basalte. Auch wenn Basalte in großen
Mengen weltweit vorhanden sind, zeichnen sie sich durch eine geringe Porosität und
Permeabilität sowie ein geringes Porenvolumen aus. Diese für die CO2-Einlagerung nega-
tiven Eigenschaften werden dadurch ausgeglichen, dass die in den Basalten enthaltenen
Silikate mit CO2 zu kohlensauren Mineralien reagieren können. Eine Verteilung des CO2

könnte über Risse und Fissuren im Basalt geschehen, die eine gewisse Permeabilität
gewährleisten. Zur langzeitigen Einlagerung ist ein abschließendes Deckgebirge notwendig.
Diese Speicheroption muss zukünftig noch näher untersucht werden [vgl. Metz et al.,
2005, S. 219].

Eine kombinierte CO2-Abscheidungs- und CO2-Speicheroption besteht darin, Kalkstein
in Wasser aufzulösen und das Rauchgas in Form von Bläschen durch dieses Becken zu
leiten. Das dabei entstehende Hydrogencarbonat (HCO3) soll anschließend im Ozean
gespeichert werden. Neben der rechtlichen Machbarkeit wird vor allem die technische
Machbarkeit als äußerst unwahrscheinlich angesehen: Die Herstellung von ausreichend
kleinen Bläschen wird als sehr schwierig eingeschätzt, die benötigten Becken werden
extrem große Dimensionen erreichen [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 109].

Auch wenn CO2 mittlerweile als dritthäufigstes Gas (hinter Sauerstoff und Stickstoff)
industriell genutzt wird (z. B. für die Erzeugung von Düngemitteln oder Chemikalien),
so sind die verwertbaren Mengen mit 100Mt/a bis 200Mt/a im Vergleich zu den progno-
stizierten CO2-Abscheidungsmengen eher gering. Derzeit werden etwa 0,5% der jährlich
emittierten CO2-Menge industriell genutzt. Bei einer konsequent vorangetriebenen Forcie-
rung der CO2-Nutzung in der chemischen Industrie könnte dieser Anteil auf maximal 5%
ausgeweitet werden. Darüber hinaus führt die industrielle CO2-Nutzung in den meisten
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Fällen langfristig nicht zu den gewünschten negativen CO2-Emissionen [vgl. Fischedick
et al., 2007, S. 78], [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 109]. Die industrielle CO2-Nutzung
kann sich jedoch dämpfend auf die CCS-Kosten auswirken – hierfür werden allerdings
verschieden hohe Reinheitsgrade für die unterschiedlichen Einsatzzwecke gefordert [vgl.
Kuckshinrichs et al., 2010, S. I f.]. An der industriellen Nutzung von CO2 wird bereits seit
mehreren Jahrzehnten geforscht [vgl. Kuckshinrichs et al., 2010, S. 110]. So unterstützt
das Bundesministerium für Bildung und Forschung die stoffliche Nutzung von CO2 bis
zum Jahr 2014 mit einem Fördervolumen von 100Mio. Euro [vgl. BINE, 2010, S. 1]. In
Kapitel 5.4.4.1 wird in Form eines Exkurses auf die langfristige CO2-Speicherkapazität
der industriellen CO2-Nutzung näher eingegangen.
Die Verwendung von speziellen Algensorten, die CO2 aus Gasströmen mit geringer

CO2-Konzentration zu Karbonaten umwandeln können, befindet sich in einer frühen
Phase der Forschung. Die anschließende Verwendung der Algen als Brennstoff oder
Treibstoff würde allerdings auf lange Sicht nur geringe negative CO2-Emissionen erzeugen
[vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 109], (vgl. Kapitel 5.4.4.2).

2.1.3.3.2 CO2-Einlagerungsmechanismen Das CO2 wird für die Einlagerung in den
Untergrund mittels einer Bohrung in die gewünschte Tiefe gepumpt. In dieser Tiefe
ist das Injektionsrohr auf einer Länge von 10m bis 100m löchrig oder ist mit einem
permeablen Filter ausgerüstet, so dass das CO2 auf dieser Länge in die Speicherformation
gepresst wird. Zunächst breitet sich das CO2 durch den Einpressdruck aus. Weitere
CO2-Bewegung ergibt sich beispielsweise durch natürliche Druckgefälle, Auftrieb durch
Dichteunterschiede, Diffusion, Auflösung im Formationsmedium oder CO2-Adsorption an
organischem Material. Während sich CO2 im flüssigen bzw. überkritischen Zustand mit
flüssigem Erdgas vermischt, hängt die Vermischung mit Erdöl von der Ölzusammensetzung,
der Temperatur und dem Druck ab. Flüssiges CO2 ist mit Salzwasser nicht mischbar, so
dass es sich hierin nur langsamer ausbreiten kann. Durch den Dichteunterschied von 30%
bis 50% steigt das CO2 in salinen Aquiferen nach oben auf [vgl. Metz et al., 2005, S. 205].
Eine Einlagerung sollte unterhalb von 800m vorgenommen werden, da ab hier die

Temperatur- und Druckbedingungen dem überkritischen Aggregatzustand des CO2

entsprechen: Pro 100 Tiefenmeter nimmt die Temperatur um 3 °C und der Druck um 10 bar
zu [vgl. Turkovic, 2002, S. 52], (vgl. Abbildung 2.23). Eine Einlagerung in Tiefen unter
1000m wird grundsätzlich nicht favorisiert, da zum einen die Gesteinsporosität tendenziell
abnimmt und zum anderen der bohrtechnische Aufwand ansteigt [vgl. Bundestag, 2008b,
S. 16].
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Abbildung 2.23: Dichte, Temperatur und Druck von eingelagertem CO2 in Abhängigkeit
von der Tiefe, eigene Darstellung auf Basis von Price und Smith [2008,
S. i] und eigene Berechnung mit Daten aus Turkovic [2002, S. 52]

2.1.3.3.3 CO2-Speichermechanismen Die Speicherung von CO2 im Untergrund wird
durch physikalische und geochemische Mechanismen bewirkt. Bei den physikalischen
Speichermechanismen handelt es sich um stratigrafische und strukturelle Fallen. Stratigra-
fische Fallen entstehen durch unterschiedliche Bodenschichten bzw. Bodenhorizonte, die
sich im Laufe der Zeit gebildet haben. Strukturelle Fallen haben sich durch Bewegungen
in den Erdschichten gebildet und stellen Verwerfungen oder Störungen dar. In beiden
Fallen wird das CO2 durch Gesteinsschichten mit einer geringen Permeabilität physika-
lisch zurückgehalten, was am Speicherbeginn den größten Beitrag zur CO2-Speicherung
liefert (vgl. Abbildung 2.24). Daneben kann sich das eingelagerte CO2 in Gesteinsporen
einlagern, was ebenfalls als physikalischer Speichermechanismus bezeichnet wird. Bei der
Einlagerung muss beachtet werden, dass der eingebrachte Druck nicht dazu führen darf,
dass die stratigrafischen oder strukturellen Fallen beschädigt werden [vgl. Metz et al.,
2005, S. 208], [vgl. Bundestag, 2008b, S. 16].

Der erste geochemische Mechanismus ist das Auflösen des CO2 im Formationswasser.
Durch diese Auflösung liegt CO2 nicht mehr als separate Phase vor, so dass kein Dichte-
unterschied mehr besteht und das CO2 nicht mehr nach oben aufsteigt. Das mit CO2

angereicherte Formationswasser weist eine höhere Dichte auf und sinkt ab. Hierdurch wird
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die CO2-Lösung im übrigen Formationswasser beschleunigt. Der abschließende geochemi-
sche Mechanismus der Mineralisierung setzt frühestens nach mehreren Jahrzehnten ein.
Hierbei wird das CO2 zusammen mit Wasser und Silikaten in langzeitstabile Karbonate
umgewandelt [vgl. Radgen et al., 2006, S. 116], [vgl. Metz et al., 2005, S. 208].
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Abbildung 2.24: Beitrag der Speichermechanismen im Zeitverlauf, eigene Darstellung auf
Basis von Metz et al. [2005, S. 208], Bundestag [2008b, S. 16]

Wie für den CO2-Transport ist es auch für die CO2-Einlagerung wichtig, dass es sich um
einen möglichst reinen CO2-Strom handelt (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1). Verunreinigungen im
CO2 führen dazu, dass das CO2 zum einen weniger stark komprimiert werden kann und
zum anderen das vorhandene Speichervolumen durch andere Gase besetzt wird. Hierdurch
wird die CO2-Speicherkapazität reduziert. Darüber hinaus können die Verunreinigungen
in salinen Aquiferen die Geschwindigkeit und die Menge des im Wasser gelösten und
mineralisierten CO2 negativ beeinflussen. In nicht abbaubaren Kohlelagerstätten kann
durch H2S- oder SO2-Verunreinigungen die CO2-Speicherkapazität reduziert werden,
da die H2S- und SO2-Adsorptionsaffinität höher ist als diejenige von CO2. Dahingegen
haben N2-Anteile aus dem Rauchgas in dieser Hinsicht keine negativen Folgen, da CO2

gegenüber N2 bevorzugt an Kohle adsorbiert [vgl. Metz et al., 2005, S. 220].

2.1.3.3.4 CO2-Monitoring Das CO2-Monitoring stellt eine Art Verbleibanalyse für das
eingelagerte CO2 dar. Hierbei sollen zum einen lokale Risiken, die durch CO2-Austritte
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für die Umwelt und Menschen in der näheren Umgebung entstehen können, und zum
anderen globale Risiken vermieden werden. Die globalen Risiken bestehen darin, dass
das eingelagerte CO2 im Laufe der Zeit wieder in die Atmosphäre entweicht und den
Treibhauseffekt wiederum verstärkt. Die jährlichen CO2-Leckageraten sollten 0,01%
nicht überschreiten, um einen langfristigen CO2-Entnahmeeffekt zu gewährleisten. Dieser
Aspekt wird in Kapitel 2.3.4.3.2 weiter ausgeführt.

Bereits bei der Injektion wird die Injektionsrate, der Injektionsdruck und Aggregatzu-
stand des CO2 gemessen, um die eingelagerte CO2-Menge bestimmen zu können. Durch
Bohrlochmessung mittels Messsonden kann die Standfestigkeit des Betons ermittelt
werden, der das Bohrrohr umgibt. Weitere Messsonden können zur Temperatur- und
Geräuschmessung eingesetzt werden, um Schäden in der Bohrung zu detektieren [vgl.
Price und Smith, 2008, S. 22 f.].
Für die Überwachung der CO2-Bewegungen im Untergrund können technische Ver-

fahren zum Einsatz kommen, die bereits in der Erdöl- und Erdgasförderung verwendet
werden. Hierbei handelt es sich um direkte und indirekte Methoden. Die meisten direkten
Methoden werden im Bereich des CO2-Monitorings zum ersten Mal eingesetzt, so dass
sie bislang nur begrenzt verfügbar sind. Als direkte Methode kann ein Indikator (Mar-
kierungsstoff) verwendet werden, damit die Bewegung des CO2 nachvollzogen werden
kann, sobald das markierte CO2 an einer Beobachtungsbohrung festgestellt wird. Darüber
hinaus kann die Wasserzusammensetzung, die CO2-Sättigung und der Druck im Unter-
grund mit Hilfe am Bohrkopf befestigter Messsonden gemessen werden [vgl. Price und
Smith, 2008, S. 22], [vgl. Metz et al., 2005, S. 235 f.]. Zu den indirekten Methoden zählen
vor allem seismische Messungen, die bereits weit verbreitet sind und hohe Aussagekraft
haben. Des Weiteren sind akustische und elektrische Messungen prinzipiell technisch
geeignet. Durch die direkten und indirekten Methoden soll überprüft werden, ob die
Einlagerungsprozesse und die Verteilung des CO2 in der Speicherformation wie geplant
bzw. vorab simuliert stattfindet [vgl. Bundestag, 2008b, S. 24].

Für die Überwachung von Leckagen in die Atmosphäre können Infrarotgasanalysatoren
zur lokalen CO2-Messung verwendet werden, die bereits vielfach eingesetzt werden.
Für die Fernüberwachung bieten sich Infrarotmessungen per Flugzeug oder Satellit
an, die bislang noch entwickelt werden. Weiterhin kann durch chemische Analysen des
Grundwassers und des Bodens ermittelt werden, ob CO2 aus der Speicherstätte entwichen
ist. Durch die Beobachtung von Ökosystemen kann festgestellt werden, ob Veränderungen
am Pflanzenwachstum oder der Artenvielfalt durch CO2-Freisetzung erfolgt sind [vgl.
Bundestag, 2008b, S. 24], [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 23], [vgl. Metz et al., 2005,
S. 239 f.]. Eine weitere Möglichkeit des CO2-Monitorings besteht darin, dem CO2 (ähnlich
wie bei Erdgas) Duftstoffe beizugeben, damit es im Falle eines Austritts gerochen werden
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kann [vgl. Bundesregierung, 2009, S. 12].

2.1.3.3.5 Status quo CO2-Speicherung Weltweit existieren mehr als einhundert Pro-
jekte zur künstlichen Einlagerung von CO2. Der Großteil dieser Projekte befindet sich in
den USA und Kanada (vgl. Abbildung 2.25). Innerhalb der USA befinden sich die meisten
CO2-Lagerstätten in Texas, wo das CO2 zur Steigerung der Erdölförderung (EOR) seit
den 1970er Jahren eingesetzt wird, so dass ein wirtschaftlicher Betrieb gewährleistet ist.
Auf kanadischer Seite wird das CO2 vor allem aus Erdgas abgeschieden und zusammen
mit Schwefelwasserstoff (H2S) wieder im Untergrund verpresst [vgl. Metz et al., 2005,
S. 201], [vgl. Karlsson und Byström, 2011, S. 21].

Saline Aquifere
Gorgon

Otway Basin

In Salah

Ketzin

Sleipner

Snøhvit

Frio

Alberta

EOR

Penn West
Weyburn

Mountaineer

ca. 70 EOR Projekte
(u.a. Val Verde, 
Oklahoma, Kansas, 
Texas, Coffeyville) 

EGR

ca. 50 kombinierte CO2- und 
H2S-Speicher 

Santos Basin

Shute Creek
Uthmaniyah

Abu Dhabi

Quest Saskatchewan
Wyoming

Kemper
Illinois Sinopec

Jilin

Abbildung 2.25: Auswahl an realisierten und geplanten künstlichen CO2-Speichern, eigene
Darstellung auf Basis von IEA GHG [2007, S. 7], Metz et al. [2005, S. 198],
GCCSI [2013, S. 26 ff., S. 162 ff.]

Die meisten der über 100 CO2-Speicherprojekte weisen eine relativ geringe jährliche
CO2-Speicherrate auf. Weltweit existieren derzeit sieben CO2-Speicherprojekte im groß-
industriellen Maßstab, die mehr als 1Mt/a an CO2 speichern (vgl. Tabelle 2.3). Bis
Ende 2008 sind alleine in saline Aquifere weltweit 20Mt an CO2 eingelagert worden [vgl.
Plasynski und Deel, 2010b, S. 4].
Das Sleipner-Projekt in Norwegen ist das weltweit erste Projekt im kommerziellen

Maßstab, in dem CO2 in einen salinen Aquifer einlagert wird. Das zu 9% im geförderten
Erdgas enthaltene CO2 wird rund 250 km vor der norwegischen Küste unterhalb der
Nordsee in einer Tiefe von 800Metern eingelagert. Hierbei handelt es sich um die Utsira-
Formation, einer Sandsteinschicht mit eingelagerter Sole in 800m bis 1000m Tiefe.
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Tabelle 2.3: Kommerzielle CO2-Speicherprojekte, eigene Darstellung mit Daten aus Mc-
Connell et al. [2009b, S. 22]

Projekt-
name

Land Start CO2-
Quelle

Einlagerung
in Mt/a

Transportart Speicherart

Rangely USA 1986 Erdgasauf-
bereitung

1,0 Pipeline,
285 km

EOR

Sleipner Norwegen 1996 Erdgasauf-
bereitung

1,0 Pipeline,
0 km

Geologisch

Val
Verde
Pipeline

USA 1998 Erdgasauf-
bereitung

1,0 Pipeline,
132 km

EOR

Weyburn Kanada 2000 Kohlever-
gasung

2,4 Pipeline,
330 km

EOR

In Salah Algerien 2004 Erdgasauf-
bereitung

1,2 Pipeline,
14 km

Geologisch

Salt
Creek

USA 2006 Erdgasauf-
bereitung

2,4 Pipeline,
201 km

EOR

Snøhvit Norwegen 2007 Erdgasauf-
bereitung

0,7 Pipeline,
160 km

Geologisch

Insgesamt sollen 20Mt an CO2 eingespeichert werden, was einem geringen Anteil der
Gesamtspeicherkapazität von 1Gt bis 20Gt entspricht. Bis Ende 2008 sind bereits 16,3Mt
eingelagert worden. Die Anlage wird von Statoil betrieben und vom IEA Greenhouse
Gas Research & Development Programme unterstützt. Die Einlagerung wird von einem
wissenschaftlichen Monitoring (z. B. mittels seismischer Messungen) begleitet, in dem
die tatsächliche CO2-Einlagerung nachgewiesen werden konnte [vgl. Metz et al., 2005,
S. 202], [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 22].
Für die 43 weltweit in Planung befindlichen Kraftwerke (vgl. Kapitel 2.1.3.1.5) wird

ausschließlich mit der CO2-Speicherung im Untergrund geplant. Eine Einlagerung in die
Wassersäule des Ozeans ist nicht vorgesehen. In 16 Fällen soll das CO2 in saline Aquifere
eingelagert werden, in zehn Fällen sollen leere Erdöl- und Erdgasfelder verwendet werden.
Der Einsatz des CO2 für die Erdölgewinnung ist bei 14 Projekten geplant, in einem
Fall soll das CO2 für die Gasgewinnung verwendet werden [vgl. McConnell et al., 2009b,
S. 13 ff.].
Das derzeit einzige CO2-Speicherprojekt in Deutschland wird unter der Leitung vom

Geoforschungszentrum Potsdam (GFZ) in Ketzin (Brandenburg, CO2SINK) durchgeführt.
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Es wird durch die Europäische Union (6. Forschungsrahmenprogramm), das Bundeswirt-
schaftsministerium und die Industrie gefördert. Insgesamt arbeiten in dem Projekt 18
wissenschaftliche Einrichtungen und Unternehmen aus neun Ländern, darunter die EON
Energie AG, die Vattenfall Europe AG und die RWE Power AG. Es sollen insgesamt
60 kt an CO2 in einen salinen Aquifer in einer Tiefe von 650m injiziert werden. Seit dem
Einlagerungsbeginn im Juni 2008 sind bis Juni 2010 36 kt an CO2 eingelagert worden.
Mittels zweier Beobachtungsbohrungen wird die Ausbreitung des CO2 im Untergrund
verfolgt [vgl. Schilling et al., 2009, S. 2029 ff.], [vgl. Martens et al., 2011, S. 3247].

Seit März 2008 hat RWE Dea in Kooperation mit dem Wirtschafts- und Landwirt-
schaftsministerium an drei Standorten in Schleswig-Holstein (Ostholstein, Nordfriesland,
Nordsee) mit Hilfe von seismischen Schallwellen die Speicherfähigkeit des Untergrunds un-
tersucht. Bei positivem Ergebnis war eine anschließende Erkundungsbohrung vorgesehen,
um festzustellen, ob die salinen Formationen in ca. 1000m Tiefe für die CO2-Speicherung
geeignet sind. Seit dem Jahr 2011 ruht die Erlaubnis für Probebohrungen jedoch, da
„aufgrund der mangelnden Akzeptanz“ das Projekt nicht weiter aktiv vorangetrieben
wird [vgl. Haase et al., 2008, S. 1 f.], [vgl. Geisslinger und Havlicek, 2011, S. 1]. Daneben
untersucht ein Forschungskonsortium unter der Koordination des Instituts für Geowis-
senschaften der Universität Kiel das Verhalten von eingelagertem CO2 im Untergrund,
um daraus Risikoprognosen und Langzeitprognosen ableiten zu können. Als regionale
Forschungspartner sind die Stadtwerke Kiel AG und das (ehemalige) Landesamt für
Natur und Umwelt (LANU) Schleswig-Holstein beteiligt [vgl. Dahmke, 2008, S. 1].

2.2 Grundlagen der Wirtschaftlichkeit

Im Bereich der Grundlagen der Wirtschaftlichkeit werden für die energetische Bio-
massenutzung, Kraft-Wärme-Kopplung und CO2-Sequestrierung diejenigen finanziellen
Aspekte vorgestellt, die für die wirtschaftliche Analyse in Kapitel 4 verwendet werden.

2.2.1 Energetische Biomassenutzung

Die wirtschaftlichen Grundlagen zur energetischen Biomassenutzung konzentrieren sich
auf die Energieträger holzartige Biomasse und Biogas bzw. Biomethan. Diese werden
im Rahmen der technischen Analyse als die aussichtsreichsten Optionen detektiert, um
fossile Brennstoffe in CCS-Anlagen ersetzen zu können (vgl. Kapitel 3.2.2).

Im Folgenden werden die wesentlichen Einflussfaktoren dargelegt, die die Energiegeste-
hungskosten bei der Strom- und Wärmeerzeugung hauptsächlich beeinflussen: Investiti-
onskosten (für Anlagen), Betriebskosten, Brennstoffkosten sowie Brennstoffpreise.
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2.2.1.1 Investitionskosten für Biomasse-Heizkraftwerke

Die Investitionskosten für ein Biomasse-HKW bestehen im Wesentlichen aus den Auf-
wendungen für die Bautechnik, die Maschinentechnik sowie die Elektro- und Leittechnik
der Energieerzeugung [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 195 ff.]. Die Kosten der Wärmevertei-
lung für ein nachgelagertes Fernwärmenetz sind hierbei nicht enthalten und werden im
Kapitel 2.2.2 berücksichtigt.

Die spezifischen Investitionskosten weisen erhebliche Unterschiede auf: Liegen diese bei
einem HKW mit einer elektrischen Leistung von 1MW bei 5200Euro/kW, so betragen
diese bei einer elektrischen Leistung von 5MW nur noch 3600Euro/kW und bei einer
elektrischen Leistung von 20MW rund 2400Euro/kW [vgl. Staiß, 2007, S. II-66]. Die
Anlagengröße von 20MW an elektrischer Leistung stellt die bisherige Förderobergrenze des
EEG (Erneuerbare-Energien-Gesetz) dar, so dass es in Deutschland erst wenige Anlagen
gibt, die größer als 20MW sind. Es ist jedoch damit zu rechnen, dass bei zukünftig noch
größeren Anlagen eine weitere Kostendegression festgestellt werden kann. In Cavezzali
et al. [vgl. 2009, S. A-14 f.] wird für ein Biomassekraftwerk mit einer elektrischen Leistung
von 250MW mit spezifischen Investitionskosten in Höhe von 1350Euro/kW gerechnet,
während die spezifischen Investitionskosten für ein Biomasse-HKW mit einer elektrischen
Leistung von 75MW bei 2450Euro/kW liegen.

Die Investitionskosten für ein Biomassekraftwerk auf Basis des Vergasungsprozesses be-
tragen bei einer elektrischen Leistung von 4,5MW rund 5200Euro/kW [vgl. Obernberger
und Thek, 2008, S. 6]. Im Vergleich zu einem herkömmlichen Verbrennungsprozess ergeben
sich somit Investitionsmehrkosten, die durch einen höheren elektrischen Wirkungsgrad
und eine größere Brennstoffflexibilität ausgeglichen werden sollen.
Im Rahmen der Analyse der Wirtschaftlichkeit wird auch die Mitverbrennung von

Biomasse in bestehenden Kohlekraftwerken untersucht (vgl. Kapitel 4.1). Hierbei wird
unterschieden zwischen der Zufeuerung über die Kohleförderlogistik, mit der je nach
Wassergehalt und Heizwert des Brennstoffs geringere Mitverbrennungsanteile erreicht
werden können, oder über einen separaten Förderweg, über den in Abhängigkeit von
der Brennstoffqualität ein Mitverbrennungsanteil von bis zu 40% erreicht werden kann.
Bei Brennstoffzuführung über die bestehende Kohlelogistik wird mit Investitionskosten
in Höhe von 44Euro/kW und im Falle eines separaten Förderwegs mit 145Euro/kW
gerechnet [vgl. Rhodes, 2007, S. 26].
Für Heizkraftwerke auf Basis von Biogas werden üblicherweise relativ kleine Ver-

brennungsmotoren eingesetzt, die bei einer elektrischen Leistung von 1MW spezifische
Investitionskosten von 2400Euro/kW bis 2600Euro/kW aufweisen [vgl. Staiß, 2007,
S. II-67]. In diesen Kosten ist die komplette Anlage zur Erzeugung des Biogases ent-
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halten. Diese relativ kleinen Verbrennungsmotoren sind bislang nicht Gegenstand von
CCS-Forschungsprojekten gewesen (vgl. Kapitel 2.1.2.1). Somit erscheint es am aus-
sichtsreichsten, das Biogas auf Biomethanqualität aufzubereiten und anschließend in das
Erdgasnetz einzuspeisen. Das Biomethan kann anschließend in größeren GuD-Anlagen zu
Strom und Wärme umgewandelt werden, wo auch eine CO2-Abscheidung wirtschaftlicher
ist. Die Investitionskosten für ein GuD-Kraftwerk mit einer elektrischen Leistung im mitt-
leren dreistelligen MW-Bereich liegt bei 420Euro/kW bis 700Euro/kW [vgl. Fischedick
et al., 2007, S. 153]. Diese Investitionskosten erhöhen sich bei kleineren Anlagengrößen.

2.2.1.2 Betriebskosten

Zu den Betriebskosten eines Heizkraftwerks zählt man üblicherweise die Kosten für
Wartung und Instandhaltung, für Steuern und Versicherungen, für Personal sowie für
Betriebsmittel und Ascheentsorgung [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 203].

Die jährlichen Wartungs- und Instandhaltungsaufwendungen betragen ca. 1% bis 2%
der Investitionskosten. Die zu zahlenden Steuern orientieren sich an der Wirtschaftlichkeit
des Gesamtunternehmens und können stark variieren. Die jährlichen Versicherungskosten
betragen ca. 0,5% bis 1,0% der Investitionskosten. Die Höhe der Personalkosten hängt
von der Anlagengröße ab: Bei einer elektrischen Leistung von 5MW bis 20MW kann mit
einem Personalbedarf von 4Mannjahren bis 10Mannjahren gerechnet werden, die jeweils
mit ca. 50 000Euro/a veranschlagt werden können. Somit ergeben sich hier ca. 1% der
Investitionskosten. Die Kosten für Betriebsmittel beinhalten beispielsweise Zusatzwasser,
Strombezug oder Dosiermittel für die Wasseraufbereitung. Zusammen mit den Kosten
für die Ascheentsorgung kann von jährlichen Kosten in Höhe von ca. 0,1% bis 0,5% der
Investitionskosten ausgegangen werden [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 203 ff., S. 261 f.]. Nach
Scholz [vgl. 2009, S. 53] betragen die gesamten jährlichen Wartungs- und Betriebskosten
für Kraftwerke auf Basis von holzartiger Biomasse ca. 5% der Investitionskosten.

2.2.1.3 Kostenzusammensetzung für biogene Brennstoffe

Die Bereitstellungskosten für die Energieträger holzartige Biomasse sowie gereinigtes
Biogas (Biomethan) unterscheiden sich aufgrund verschiedenartiger Behandlungsschritte
und werden in den folgenden beiden Kapiteln dargestellt.

2.2.1.3.1 Holzartige Biomasse Bei der holzartigen Biomasse kann zwischen Wald-
Holzhackschnitzeln und Holzhackschnitzeln aus Kurzumtriebsplantagen (KUP) unter-
schieden werden. Während es sich bei Wald-Holzhackschnitzeln um Schwachholz aus

88



2 Grundlagen

dem Wald bzw. der Landschaftspflege handelt, werden KUP-Hackschnitzel eigens für die
Energieerzeugung angebaut.

Die Bereitstellungskosten der Wald-Holzhackschnitzel bestehen vor allem aus Maschi-
nen- und Lohnkosten für die Bergung. Die Kosten der Waldbewirtschaftung werden
üblicherweise der Nutzholzproduktion zugerechnet. Bei der Bergung werden verschiede-
ne Verfahren unterschieden, die jeweils die Arbeitsschritte Fällen, Entasten, Vorliefern,
Rücken und Hacken umfassen (vgl. Kapitel 2.1.1.3.1). Entscheidend für die Höhe der Be-
reitstellungskosten ist die Stärke des geernteten Holzes: Bei einem Brusthöhendurchmesser
von 20 cm ergeben sich 12,2Euro/MWh bis 14,8Euro/MWh, während die Bereitstel-
lungskosten bei einem Brusthöhendurchmesser von 10 cm je nach Mechanisierungsgrad
25,9Euro/MWh bis 42,5Euro/MWh betragen [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 209]. Eine
anschließende Lagerung in gehackter Form sollte möglichst vermieden werden, um Kosten
für die Ein- und Auslagerung sowie einen Substanzverlust durch biologische Umsetzungen
zu vermeiden. Um diese Nachteile zu vermeiden, bietet sich bei Bedarf eine Lagerung im
Wald im ungehackten Zustand an, wodurch das Holz bei geringeren Trockenmasseverlus-
ten schneller trocknen kann (vgl. Kapitel 2.1.1.3.1). Für den anschließenden Transport
stellt bei geringen Entfernungen der LKW-Containerzug die wirtschaftlichste Lösung
dar (1,2Euro/MWh bis 2,5Euro/MWh bei 10 km, 2,6Euro/MWh bis 5,4Euro/MWh
bei 70 km [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 208 ff.], [vgl. Uddin, 2004, S. 11]). Für einen HHS-
Schiffstransport im Bereich der kompletten Ostsee kann mit Kosten ab ca. 10Euro/MWh
bis 15Euro/MWh gerechnet werden, die sich erst gegenüber einem LKW-Transport von
deutlich mehr als 100 km lohnen [vgl. Detlefsen et al., 2008, S. 117 f.].
Bei der Berechnung der Bereitstellungskosten aus Kurzumtriebsplantagen wird in

Eltrop et al. [vgl. 2007, S. 212 ff.] von einer Nutzungsdauer von 20 Jahren und fünf
bis sechs Ernten ausgegangen. Die größten Unterschiede bei den Bereitstellungskosten
ergeben sich durch die Spanne der Annahme des jährlichen Trockenmassezuwachses von
6 t/(ha · a) bis 14 t/(ha · a). Als Bereitstellungskosten werden daraus 17,3 Euro/MWh bis
37,4Euro/MWh errechnet. Hierin sind im Gegensatz zu den Wald-Holzhackschnitzeln
Lagerkosten in Höhe von 0Euro/MWh bis 7,6 Euro/MWh berücksichtigt, da ein Verbleib
der Biomasse im ungehackten Zustand auf dem Feld in der Regel nicht möglich ist
(vgl. Kapitel 2.1.1.3.1). Zu einem etwas niedrigeren Ergebnis kommt eine Studie der
Fachhochschule Kiel aus dem Jahr 2009: Hier wird für Schleswig-Holstein ein KUP-
HHS-Preis von 15Euro/MWh bis 20Euro/MWh errechnet (10 t/(ha · a) bis 14 t/(ha · a)
Trockenmasse-Ertrag, inkl. 20 km Transport) [vgl. Blunk et al., 2009, S. 41]. Ein ältere
Studie aus dem Jahr 2004 kommt zu Biomasse-Produktionskosten aus KUP in Höhe
von 15Euro/MWh [vgl. Uddin, 2004, S. 10]. Die Transportkosten für KUP-HHS liegen
nach Eltrop et al. [vgl. 2007, S. 212 ff.] konstant um ca. 0,4Euro/MWh höher als die
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oben genannten Transportkosten, da hierbei von einer zusätzlichen Verladung nach der
Lagerung ausgegangen wird.

Ähnliche Kostenangaben für HHS aus Landschaftspflegematerial sowie für Holzpellets
sind in der Literatur nicht vorhanden [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 218].

2.2.1.3.2 Biogas und Biomethan Die Energiegestehungskosten für Biogas bzw. auf
Erdgasqualität aufbereitetes Biomethan werden vor allem von drei Faktoren beeinflusst:
das Gasaufbereitungsverfahren, das eingesetzte Gärsubstrat sowie die Anlagengröße.
Als Gasaufbereitungsverfahren werden unter anderem die bereits in Kapitel 2.1.1.8.2

technisch beschriebenen Verfahren der Druckwasserwäsche (DWW) und der Druckwechsel-
adsorption (PSA) eingesetzt. Während die Druckwechseladsorption bei kleineren Anlagen
aufgrund geringerer Investitionskosten kostengünstiger ist, nähern sich die Kosten bei
größeren Anlagen (500m3/h) nahezu an. Da beim Druckwasserwäsche-Verfahren die
geringeren Methanverluste bei der Aufbereitung auftreten, fallen die Energiegestehungs-
kosten in Bezug auf den Energiegehalt bei der Druckwasserwäsche für die größeren
Anlagengrößen günstiger aus. Sie betragen für Güllesubstrat zwischen 49Euro/MWh (bei
500m3/h) und 132Euro/MWh (bei 50m3/h) (vgl. Abbildung 2.26). Für das Gärsubstrat
Maissilage liegen sie um ca. 25Euro/MWh bis 30Euro/MWh höher. Die Druckwechsel-
adsorption führt bei Anlagengrößen von 500m3/h zu ca. 1Euro/MWh bis 2Euro/MWh
höheren Energiegestehungskosten [vgl. Hofmann et al., 2009, S. 144 f.]. Für die ebenfalls
eingesetzte alkalische Aminwäsche liegen in der Literatur bislang keine vergleichbaren
Energiegestehungskosten vor.

Für das Gärsubstrat Bioabfall können zwar Annahmeerlöse erzielt werden, die jedoch
durch höhere Anlagen- und Betriebskosten wieder ausgeglichen werden, so dass die
Biomethangestehungskosten bei Anlagengrößen von 500m3/h mit 63Euro/MWh bis
64Euro/MWh zwischen den Biomethangestehungskosten für Gülle und Maissilage liegen
(vgl. Abbildung 2.26). Die Substratkosten für Mais sind grundsätzlich teurer als für Gülle,
da zum einen für die Maisproduktion Flächen benötigt werden und zum anderen die
Bereitstellungskette aufwändiger ausfällt (vgl. Kapitel 2.1.1.3.3).
Die Kosten in Abbildung 2.26 passen größenordnungsmäßig zu Kostenangaben an

anderer Stelle: Die Kosten für rohes Biogas aus Gülle liegen in Urban et al. [vgl. 2009,
S. 72 ff.] bei ca. 40Euro/MWh und aus nachwachsenden Rohstoffen bei ca. 55Euro/MWh
bis 60Euro/MWh. Die Kosten für die Grobentschwefelung werden mit weniger als
1Euro/MWh angegeben.
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Abbildung 2.26: Biomethangestehungskosten, eigene Darstellung mit Daten aus Hofmann
et al. [2009, S. 145 f.]

2.2.1.4 Marktpreise für biogene Brennstoffe

Marktpreise für biogene Brennstoffe liegen bislang vor allem für holzartige Biomasse in
Form von Holzhackschnitzeln und Holzpellets vor. Das Centrale Agrar-Rohstoff-Marketing-
und Entwicklungs-Netzwerk (C.A.R.M.E.N.) fragt die Preise bei Herstellern ab und
veröffentlicht diese quartalsweise (vgl. Abbildung 2.27). Über die letzten Jahre kann
ein Preisanstieg festgestellt werden: Derzeit liegen die Preise für Frischholzhackschnitzel
(Frisch-HHS) bei ca. 30Euro/MWh und für Holzpellets bei ca. 50Euro/MWh. Für
holzartige Biomasse aus Kurzumtriebsplantagen gibt es bislang noch keinen Markt, da
der Anbau sich bislang noch in einer Versuchsphase befindet [vgl. Eltrop et al., 2007,
S. 223]. Die Brennstoffpreise für unbehandelte Altholzhackschnitzel (absolut reines Altholz
ohne Behandlung oder Kontamination) liegen seit 2007 auf einem relativ stabilen Niveau
von 10Euro/MWh und somit deutlich unter den Marktpreisen für Frischholzhackschnitzel
[vgl. EUWID, 2008–2013].

Vergleicht man diese Preise mit den in Abbildung 2.27 ebenfalls dargestellten Preisen
für fossile Brennstoffe, so ist auch hier bis zum Jahr 2008 ein deutlicher Preisanstieg
festzustellen. Danach sind die Preise für fossile Brennstoffe zunächst deutlich zurück-
gegangen, während die Preise für Holz nahezu konstant geblieben sind. Des Weiteren
fallen die relativ synchronen Preisverläufe für Erdgas, Steinkohle und Rohöl in den
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Abbildung 2.27: Brennstoffpreise für Frischholzhackschnitzel, unbehandelte Altholzhack-
schnitzel, Holzpellets, Steinkohle und Erdgas, eigene Darstellung mit
Daten für Frischholz, Holzpellets, Erdgas, Heizöl und die Haushalte
aus CARMEN [2013], für Industriepellets aus FOEX [2013, S. 1], für
Steinkohle aus BAFA [2010], BAFA [2011], BAFA [2013a], Beitz und
Grote [1997, S. L 74], für Rohöl aus BAFA [2013b], BAFA [2013c], für
Erdgas aus BAFA [2013d], für Altholz aus EUWID [2008–2013]

Jahren 2004 bis 2011 auf. Um die Preise der fossilen und der erneuerbaren Energieträger
vergleichen zu können, müssen zu den spezifischen Preisen für Steinkohle und Erdgas noch
die spezifischen Preise für die CO2-Zertifikate addiert werden, auf die in Kapitel 2.2.3.2
näher eingegangen wird.

Die in Abbildung 2.27 dargestellten Preise für Frischholzhackschnitzel und Holzpellets
sind für Endkunden wie kleine Heizwerke (z. B. Schulen) oder Haushalte gültig. Die Preise
für größere Heizkraftwerke liegen unterhalb dieser Preise. In Abbildung 2.27 werden
zu den Grenzübergangspreisen für Rohöl und Erdgas ebenfalls die Haushaltspreise für
Heizöl und Erdgas dargestellt. Für Haushaltskunden befindet sich der Erdgaspreis im
Mittel 42Euro/MWh und der Heizölpreis durchschnittlich 28Euro/MWh über dem
Grenzübergangspreis. Somit liegen die Kosten des Großhandelsprodukts bei ca. 34%
(Erdgas) bzw. ca. 55% (Rohöl) des Endkundenpreises. Diese Verhältnismäßigkeiten
können für die Bestimmung der Großhandelspreise für Holzhackschnitzel und Holzpellets
nicht unmittelbar übernommen werden, da es sich hierbei um ein regionales Produkt
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handelt, das derzeit nicht im großen Maßstab importiert wird. In Abbildung 2.27 sind
Preise für Industriepellets im Ostseeraum angegeben, die zwischen 2007 und 2013 leicht
aber stetig von 25Euro/MWh auf 30Euro/MWh angestiegen sind. Das Preisniveau
stimmt mit Angaben in Koornneef et al. [vgl. 2011, S. 99] und dena [vgl. 2012b, S. 19]
überein. Vergleicht man diese Preise zu den Haushaltspelletspreisen, ergibt sich hier ein
Preisniveau des Großhandelspreises von etwa 62%. Dieser Wert ist erwartungsgemäß
derzeit noch höher als für Erdgas oder Rohöl, da der internationale Holzpelletsmarkt
noch im Entstehen ist. Holzhackschnitzel auf Kraftwerksmaßstab können im Jahr 2012
zu Preisen von 14Euro/MWh bis 22Euro/MWh bezogen werden, was ca. 50% bis 75%
der Endkundenpreise entspricht [vgl. SWFL, 2008-2013].

Werden die Holzhackschnitzel über längere Strecken transportiert, weil die regionalen
Ressourcen begrenzt sind, so müssen entsprechende Transportkosten berücksichtigt wer-
den. Da fossile Energieträger ebenfalls überwiegend aus dem Ausland importiert werden,
sind die unterschiedlichen Transportdistanzen weniger entscheidend. Entscheidend ist
jedoch die in Kapitel 2.1.1.4.3 eingeführte Energiedichte, die bei Holzhackschnitzeln
ungefähr um den Faktor zehn geringer ist als bei Steinkohle. Hierdurch haben die Trans-
portkosten bei Holzhackschnitzel einen deutlich höheren Anteil an den Brennstoffkosten
als bei fossilen Energieträgern.

Der Markt der Biomethaneinspeisung in das Erdgasnetz hat sich in den letzten Jahren
dynamisch entwickelt [vgl. dena, 2010, S. 1 f.], (vgl. Kapitel 2.1.1.8). Nichtsdestotrotz
bestehen bislang keine Handelsplattformen, auf denen sich ähnlich transparente Markt-
preise wie beispielsweise im Strombereich bilden. Eine Biomethan-Handelsplattform wird
seit Ende 2007 von bmp greengas betrieben, wo bislang jedoch erst relativ kleine Men-
gen mit wenigen Handelsteilnehmern gehandelt worden sind. Häufig werden bilaterale
Verträge abgeschlossen [vgl. Lokau und Nels, 2008, S. 22]. Aus internen Quellen der
Stadtwerke Flensburg GmbH (SWFL) ist bekannt, dass der Marktpreis für Biomethan
bei ca. 75Euro/MWh liegt, was Angaben in dena [vgl. 2012b, S. 19] entspricht. Zusätzlich
ist für den Bezug des Biomethans ein Netznutzungsentgelt an den Gasnetzbetreiber zu
entrichten. Dieses beträgt bei einer Anschlussleistung von 5MW bis 50MW zwischen
1,60Euro/MWh und 2,26Euro/MWh [vgl. Brammann, 2010, S. 56]. Diese Angaben ent-
sprechen Berechnungen in Urban et al. [vgl. 2009, S. 87 f.], wo 1,50Euro/MWh ermittelt
worden sind.

2.2.1.5 Wirtschaftliche Förderung

Der Einsatz von biogenen Brennstoffen zur Erzeugung von elektrischer und thermischer
Energie stellt sich bei den Marktpreisen der vergangenen Jahre als nicht wirtschaftlich im
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Vergleich zu fossilen Energieträgern dar (vgl. Kapitel 2.2.1.4). Die Berücksichtigung der
Kosten für CO2-Zertifikate (vgl. Kapitel 2.2.3.2) verkleinert diese Lücke, schließt sie jedoch
bislang nicht vollständig, zumal lediglich Anlagen mit einer Feuerungswärmeleistung von
mehr als 20MW zur Teilnahme am CO2-Emissionshandel verpflichtet sind.

In Deutschland wird bereits seit dem Jahr 1991 die Stromeinspeisung aus erneuerbaren
Energien gesetzlich gefördert, indem der erzeugte Strom aus erneuerbaren Energien
abgenommen und vergütet werden muss. Die Vergütungshöhe hat gemäß Stromeinspei-
sungsgesetz für Strom aus Biomasseanlagen mit einer maximalen Leistung von 5MW 75%
des durchschnittlichen Endverbraucherpreises betragen [vgl. Bundestag, 1990, S. 2633 f.].
Ab dem Jahr 2000 fördert das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) den Einsatz von

erneuerbaren Energieträgern zur Stromerzeugung in Deutschland, indem für die vorrangig
eingespeisten Strommengen gleichbleibende Abnahmepreise für einen fest definierten
Zeitraum (v. a. 20 Jahre) gewährt werden. Diese Abnahmepreise ergeben sich aus einer
Grundvergütung und verschiedenen Boni. Hierbei werden für Anlagen mit einer geringeren
elektrischen Leistung größere Vergütungen und Boni gewährt. Abbildung 2.28 stellt die
Grundvergütung und die Boni für Biomasse-Anlagen mit einer elektrischen Leistung von
20MW dar. Diese Leistungsgröße wird gewählt, da vor allem große Anlagen aufgrund der
Größendegression für CCS geeignet wären (vgl. Kapitel 2.1.2.1). Die Grundvergütung
ist in der Vergangenheit jährlich um 1,0% bis 1,5% abgesenkt und bei jeder EEG-
Novellierung (schwarze, senkrechte Striche) an die aktuellen Marktbedingungen angepasst
worden. Als Bonus wird bis zum Jahr 2011 lediglich der KWK-Bonus aufgeführt, da die
weiteren Boni (z. B. für nachwachsende Rohstoffe oder innovative Technologien) nur für
Anlagen bis zu einer elektrischen Leistung von 5MW gewährt werden. Ab dem Jahr 2012
kommt die Managementprämie hinzu, die für die Direktvermarktung des EEG-Stroms
an der Strombörse gezahlt wird.
Die EEG-Vergütung des erzeugten Stroms hat mit rund 80Euro/MWh in den ver-

gangenen Jahren deutlich über den Marktpreisen für elektrische Energie gelegen (ca.
50Euro/MWh, vgl. Kapitel 2.2.2.3), so dass sich der Einsatz von Biomasse in Deutschland
bislang auf EEG-geförderte Anlagen mit einer elektrischen Leistung von unter 20MW
konzentriert. Da im Rahmen des EEG die Stromerzeugung aus der Mitverbrennung
von Biomasse mit fossilen Brennstoffen nicht gefördert wird, wird in Deutschland der-
zeit die Biomasse-Mitverbrennung in größeren Kraftwerken (fast) nicht praktiziert. Da
diese Mitverbrennung bis zu 50% jedoch technisch möglich ist und ein hohes Treibhaus-
gasvermeidungspotenzial besitzt, wird in Vogel et al. [vgl. 2011, S. 4 ff.] gefordert, die
Stromerzeugung aus der Biomassemitverbrennung mit ca. 35Euro/MWh zu fördern. Die
CO2-Vermeidungskosten der Biomasse-Mitverbrennung liegen nach dena [vgl. 2012b,
S. 13] mit 43Euro/t deutlich unter den CO2-Vermeidungskosten aller weiteren im EEG
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Abbildung 2.28: Vergütung für ein Biomasse-HKW (20MW elektrische Leistung) im
Rahmen des EEG in den Jahren 2000 bis 2012, eigene Darstellung
mit Daten aus Bundestag [2000, S. 306], Bundestag [2004, S. 1920 f.],
Bundestag [2008a, S. 2079 ff.], Bundestag [2011a, S. 1639 ff.]

geförderten Stromerzeugungsvarianten.

2.2.2 Kraft-Wärme-Kopplung

Für die Kraft-Wärme-Kopplung fallen Investitionskosten zum einen im Bereich des
Heizkraftwerks (vgl. Kapitel 2.2.1.1) und zum anderen für den Bau des nachgelagerten
Fernwärmenetzes an (vgl. Kapitel 2.2.2.1). Des Weiteren wird auf die Marktpreise für
die beiden Erzeugungsprodukte Fernwärme (Kapitel 2.2.2.2) und elektrische Energie
(Kapitel 2.2.2.3) näher eingegangen.

2.2.2.1 Investitionskosten für Fernwärmenetze

Die Investitionskosten für Fernwärmenetze setzen sich aus den Kosten für die Hausstatio-
nen und für die Fernwärmeleitungen zusammen. Die Hausstationen bzw. Wärmeüber-
gabestationen bestehen vor allem aus Armaturen, Mess- und Regeleinrichtungen und
sind ein entscheidendes Element für den einwandfreien Betrieb eines Fernwärmenetzes.
Hierbei wird zwischen direkten und indirekten Stationen unterschieden. Während bei
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direkten Stationen das Fernheizwasser des Fernwärmenetzes durch den Hauskreislauf
des Verbrauchers strömt, wird bei indirekten Stationen die Wärme des Fernheizwasser
mit Hilfe eines Wärmetauschers an den Hauskreislauf übertragen. Die Kosten für die
indirekten Hausstationen liegen aufgrund des größeren apparativen Aufwands um 10% bis
20% höher als bei den direkten Stationen. Bei für Einfamilienhäuser üblichen Anschluss-
leistungen von 10 kW bis 20 kW liegen die spezifischen Kosten für direkte Stationen bei
510Euro/kW bis 320Euro/kW und sinken auf 25Euro/kW bei einer Anschlussleistung
von 1000 kW [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 152 f., S. 200 f.].

Die Kosten für die Wärmeleitungen bestehen aus Rohrleitungskosten, Montage und
Tiefbau, wobei der Tiefbau ca. 40% bis 60% der Kosten ausmacht. Die spezifischen
Verlegekosten variieren in Abhängigkeit von dem Nenndurchmesser der Rohrleitung,
der die übertragbare Leistung bestimmt. Bei kleinen Nenndurchmessern von bis zu
65mm betragen die spezifischen Kosten knapp 400Euro/m, bei Durchmessern von
150mm bis 200mm steigen diese Kosten auf ca. 800Euro/m. Als jährliche Wartungs-
und Instandhaltungskosten können 2% der Investitionskosten angenommen werden [vgl.
Eltrop et al., 2007, S. 200 ff.].

2.2.2.2 Marktpreise für Fernwärme

Die Marktpreise für Fernwärme werden vom Energieeffizienzverband für Wärme, Kälte
und KWK (AGFW) einmal im Jahr zum Stichtag 1. Oktober erhoben. Hierbei werden
sogenannte Versorgungsfälle definiert, die sich in der Anschlussleistung (15 kW, 160 kW
und 600 kW) und in der jährlichen Ausnutzungsdauer (1500 h/a, 1800 h/a, 2000 h/a)
unterscheiden. Zusätzlich wird zum 1. April jedes Jahres eine Fernwärmepreisübersicht an
die an der Umfrage teilnehmenden Unternehmen ausgegeben, die nur einen bestimmten
Versorgungsfall betrachtet (160 kW, 1800 h/a, 288MWh/a). Für die einzelnen Versor-
gungsfälle werden bei allen an der Umfrage beteiligten Unternehmen (knapp 200 in 2012)
der Netto-Mischpreis ermittelt, der sich aus dem Arbeitspreis, Grundpreis und Mess-
/Verrechnungspreis zusammensetzt. Der mittlere Fernwärme-Mischpreis hat im Jahr 2012
knapp 77Euro/MWh betragen. Der Mischpreis setzt sich aus einem Arbeitspreisanteil
von 79,4%, einem Grundpreisanteil von 19,8% und einem Verrechnungspreisanteil von
0,8% zusammen [vgl. WIBERA, 2011a, S. 1 ff.], [vgl. WIBERA, 2011b, S. 13], [vgl. Kraft
und Schmitz, 2011, S. 2 ff.], [vgl. Kraft und Schmitz, 2011, S. 3 ff.].

Parallel zu den Preisanstiegen für Steinkohle und Erdgas zwischen 2003 und 2008 (vgl.
Kapitel 2.2.1.4) sind die Preise für Fernwärme ebenfalls angestiegen (vgl. Abbildung 2.29).
Die durchschnittlichen Fernwärmepreise liegen in den neuen Bundesländern höher als in
den alten Bundesländern.
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Abbildung 2.29: Durchschnittliche Fernwärmepreise zwischen 1991 und 2012 (1800 h/a),
eigene Darstellung mit Daten aus Kraft und Schmitz [2012, S. 7]

Neben den Marktpreisen für Fernwärme sind für die Berechnungen in Kapitel 4 auch
die Kosten der Fernwärmeverteilung von Bedeutung, da diese neben den Wärmegeste-
hungskosten ebenfalls durch die Marktpreise gedeckt werden müssen. Nach Jochem et al.
[vgl. 2000, S. 50] hängen die Kosten der Fernwärmeverteilung stark von der zu versor-
genden Bebauungsstruktur ab. Im Mittel ergeben sich Kosten von ca. 20Euro/MWh bis
25Euro/MWh.

2.2.2.3 Großhandelspreise für elektrische Energie

Der Handel von elektrischer Energie findet im Wesentlichen auf drei Arten statt: an
Strombörsen, als bilaterale Geschäfte und in Form von Regelenergie. Der Handel an
Strombörsen kann wiederum in den Terminmarkt und den Spotmarkt unterteilt wer-
den. Während auf dem Terminmarkt langfristige Kontrakte auf Monats-, Quartals- und
Jahresbasis geschlossen werden, werden auf dem Spotmarkt kurzfristige Verträge über
einzelne Stunden für den nächsten Tag (Day-ahead-Handel) und für den aktuellen Tag
(Intraday-Handel) geschlossen. Bilaterale Geschäfte werden überwiegend telefonisch zwi-
schen zwei Handelspartnern vereinbart. Sie werden auch OTC-Geschäfte genannt („Over
The Counter“). Im Bereich der Regelenergie werden wiederum drei Arten unterschieden:
Primärreserve, Sekundärreserve und Tertiärreserve (Minutenreserve) [vgl. Maier, 2010,

97



2 Grundlagen

S. 44 f.].
Die Bereitstellung von Regelenergie stellt an den Anlagenbetrieb besondere Herausfor-

derungen: So muss die angemeldete Leistung in der Primär- bzw. Sekundärreserve in 30
Sekunden bzw. 5 Minuten automatisch bereitgestellt werden. Die Minutenreserve muss
spätestens 15 Minuten nach dem telefonischem Abruf zur Verfügung stehen. Diese relativ
kurzfristigen Lastwechsel können von Kraftwerken mit Festbrennstoffen ohnehin nur in
vergleichsweise geringen Leistungsbereichen realisiert werden. Durch die Integration von
komplexen CO2-Abscheidungsprozessen mit nachgelagertem CO2-Transport sowie CO2-
Speicherung erscheint die Teilnahme am Regelenergiemarkt aus technischen Gründen
relativ schwierig. Entsprechende technische Lösungen wären mit zusätzlichen Kosten
verbunden (z. B. CO2-Zwischenspeicher) [vgl. Esau et al., 2010, S. 2], (vgl. Kapitel 4.2.2).
Eine Anpassung an flexible Strompreise im Bereich des Spotmarkthandels erscheint
realistischer: So ist es z. B. vorstellbar, bei der Variante Post-Combustion das Waschmit-
tel konzentriert in Niedrigpreiszeiten zu regenerieren, so dass in einzelnen Stunden die
Kraftwerksleistung gezielt abgesenkt werden kann [vgl. Esau et al., 2010, S. 3]. Eine im
Tagesverlauf variable CO2-Abscheiderate führt zu wirtschaftlichen Vorteilen, indem in
Stunden mit hohen Strompreisen mehr Strom erzeugt sowie weniger CO2 abgeschieden
wird und in Stunden mit niedrigen Preisen weniger Strom erzeugt sowie mehr CO2

abgeschieden wird [vgl. Wiley et al., 2011, S. 1900]. Hierbei ist in Abhängigkeit vom
betrachteten Strommarkt bereits eine Laständerungsrate von ca. 1,0%/min ausreichend,
um mit der zeitweisen Abschaltung der CO2-Abscheidung das Jahresergebnis um 10%
erhöhen zu können [vgl. Cohen et al., 2011, S. 2609], [vgl. Chalmers et al., 2011, S. 2602].
In Nord und Bolland [vgl. 2011, S. 2561] wird dargestellt, dass CCS-Kraftwerke auf
Erdgasbasis ähnliche Teillastwirkungsgrade wie GuD-Kraftwerke erreichen können, so
dass sich die Einsatzflexibilität durch die CCS-Integration nicht verschlechtert.

Abbildung 2.30 zeigt die Großhandelspreise für elektrische Energie am Spotmarkt der
European Energy Exchange (EEX) für die Jahre 2008 bis 2013. Hierbei sind zum einen
das deutlich höhere Preisniveau in 2008 und zum anderen typische Tagesganglinien zu
erkennen: Die Strompreise steigen typischerweise morgens (ab 5:00Uhr) an und haben
mittags (12:00Uhr) und abends (19:00Uhr) zwei Maxima im Tagesverlauf. Durch die
vermehrte Solarenergieeinspeisung hat sich das Mittagsmaximum seit 2012 abgeschwächt
und in den frühen Vormittagsbereich verlagert.
In Abbildung 2.31 werden für das Jahr 2012 die Spotmarktpreise für die einzelnen

Wochentage im Tagesverlauf dargestellt. Das Preisniveau liegt sonntags während der
Tagesstunden deutlich am niedrigsten. Ähnlich niedrig liegen die Preise am Samstag. Am
Freitagnachmittag und am frühen Montagmorgen zeigen sich ebenfalls leicht niedrigere
Preise als an den übrigen Werktagen, die sehr ähnlich ausfallen.
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Abbildung 2.30: EEX-Spotmarktpreise für elektrische Energie im Tagesverlauf für die
Jahre 2008 bis 2013, eigene Darstellung mit Daten aus SWFL [2008-2013]
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Abbildung 2.31: EEX-Spotmarktpreise für elektrische Energie in 2012 an den einzelnen
Wochentagen, eigene Darstellung mit Daten aus SWFL [2008-2013]
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Die Integration großer Mengen erneuerbarer Energien, die vorrangig eingespeist werden,
werden zukünftig vermehrt dazu führen, dass ältere Kraftwerke mit hohen Stromgeste-
hungskosten aus dem Markt gedrängt werden. Hierdurch senkt sich zwar das Preisniveau,
das jedoch durch die erhöhte Bereitstellung von Spitzenleistungen wiederum ausgeglichen
wird [vgl. Groscurth und Bode, 2009, S. 20]. Negative Strompreise ergeben sich dadurch,
dass zu den Zeiten hoher Stromeinspeisung aus erneuerbaren Energien konventionelle
Kraftwerke teilweise für einige Stunden weiter betrieben werden, um ein Ab- und An-
fahren zu vermeiden. Trotz dieser einzelnen Stunden, die überbrückt werden können,
wird es zukünftig keine Kraftwerke mehr geben, die in Grundlast betrieben werden [vgl.
Groscurth, o. J., S. 12, S. 19].

2.2.3 CO2-Sequestrierung

Im Bereich der wirtschaftlichen Grundlagen der CO2-Sequestrierung wird zunächst in
Kapitel 2.2.3.1 auf die wesentlichen CCS-Kostenkomponenten für die einzelnen CCS-
Prozessschritte (CO2-Abscheidung, CO2-Transport, CO2-Speicherung) eingegangen. Im
Kapitel 2.2.3.2 wird die Marktpreisentwicklung für CO2-Zertifikate beschrieben, die für
die zukünftige Einführung von CCS den entscheidenden Marktimpuls darstellt. Wie
die CO2-Sequestrierung derzeit auf internationaler, europäischer sowie nationaler Ebene
gefördert wird, wird in Kapitel 2.2.3.3 dargestellt. Dadurch soll eine gewisse Lücke zur
Wirtschaftlichkeit überbrückt werden. Diese Wirtschaftlichkeit ist gegeben, sobald die
Kosten für die CO2-Vermeidung den Marktpreisen für CO2-Zertifikate entsprechen.

2.2.3.1 CCS-Kostenkomponenten

Die CCS-Kostenkompenenten werden im Folgenden in die drei CCS-Prozessschritte
CO2-Abscheidung, CO2-Transport und CO2-Speicherung unterteilt. Hierbei können
jeweils Investitionskosten und Betriebskosten unterschieden werden. Im Bereich der CO2-
Abscheidung wird ebenfalls auf die zukünftige Kostenentwicklung, Stromgestehungskosten
ohne und mit CCS, CO2-Vermeidungskosten sowie CO2-Kompressionskosten eingegangen.
Die Kosten werden jeweils in Euro des Jahres 2005 normiert angegeben. Hierfür sind
Angaben aus anderen Jahren mittels des Produzenten-Preisindexes aus der UNECE-
Datenbank der Vereinten Nationen hochskaliert und Angaben in US-Dollar anhand
des Euro-Dollar-Wechselkurses des jeweiligen Jahres umgerechnet worden [vgl. UNECE,
2012], (vgl. Kapitel 4.1.1).

2.2.3.1.1 Kosten für CO2-Abscheidung und CO2-Kompression Sowohl die Investiti-
onskosten als auch die Betriebskosten der CO2-Abscheidung variieren in der Literatur
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2 Grundlagen

erheblich. Ursache hierfür sind unter anderem unterschiedliche Annahmen hinsichtlich
der Anlagengröße, des Bezugsjahres für die Investition, Währungsumrechnungen oder
nicht eindeutig erkennbare Systemgrenzen. Da bislang keine großskaligen CCS-Kraftwerke
errichtet worden sind, liegen keine Erfahrungswerte vor, so dass derzeit grundsätzlich mit
Kostenannahmen gearbeitet wird, die in der Regel eine technische Weiterentwicklung in
der Zukunft unterstellen.

Investitionskosten In Abbildung 2.32 sind für die drei wesentlichen CO2-Abscheidungs-
varianten die Investitionskosten in Bezug auf die elektrische Leistung für ein Kraftwerk
ohne CC (Carbon Capture), für ein Kraftwerk mit CC und die entsprechende Differenz
dargestellt. Hierbei handelt es sich um Kraftwerke mit einer durchschnittlichen elektrischen
Nettoleistung von knapp 480MW (inkl. CO2-Abscheidung).
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Abbildung 2.32: Spezifische Investitionskosten der wesentlichen CO2-Abscheidungsvari-
anten, eigene Darstellung mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.],
Fischedick et al. [2007, S. 153 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000,
S. 42 ff.], UNECE [2012], vgl. Anhang Tabelle A.3 bis Tabelle A.8

Grundsätzlich steigen die Investitionskosten für die Integration der CO2-Abscheidung,
da zusätzliche Anlagenkomponenten installiert werden müssen (z. B. Gasreinigungsver-
fahren, Luftzerlegungsanlage) und auf der anderen Seite keine Komponenten eingespart
werden können. Die Variante Post-Combustion in Verbindung mit GuD weist sowohl mit
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2 Grundlagen

als auch ohne CO2-Abscheidung die deutlich geringsten Investitionskosten auf, so dass sich
hierbei der geringste Zuwachs der Investitionskosten ergibt (ca. 450Euro/kW). Ähnlich
niedrige Zusatzkosten ergeben sich für die CCS-Variante Pre-Combustion, der eine Verga-
sung des Brennstoffs vorgeschaltet ist (ca. 570Euro/kW). Für diese beiden Varianten fällt
die Integration der CO2-Abscheidung somit spezifisch kostengünstig aus, wobei die Inves-
titionskostensteigerung bei GuD ca. 76% beträgt, während die IGCC-Investitionskosten
um lediglich ca. 33% angehoben werden.

Die höchsten spezifischen Investitionskosten ergeben sich mit ca. 2300Euro/kW für die
CCS-Variante Post-Combustion mit Steinkohle. Gegenüber den Investitionskosten ohne
CC stellt dies eine Steigerung um 69% dar. Eine ähnliche Kostensteigerung (ca. 66%)
ergibt sich bei der Variante Oxyfuel. Hier steigen die mittleren spezifischen Investitions-
kosten auf ca. 2200Euro/kW.
Die spezifischen Investitionskosten für Anlagen, in denen Biomasse eingesetzt wird,

liegen üblicherweise über den spezifischen Kosten für Kraftwerke auf fossiler Basis. Der
Grund hierfür ist, dass Biomasse-Kraftwerke in der Regel mit einer kleineren Anlagenleis-
tung errichtet werden und dass sie über geringere elektrische Wirkungsgrade verfügen
[vgl. Nauclér et al., 2008, S. 30]. Darüber hinaus müssen viele Anlagenteile aufgrund
der geringeren spezifischen Energiedichte der Biomasse größer ausgelegt werden, um die
gleichen Brennstoffleistungen erreichen zu können. Abbildung 2.33 stellt in der Literatur
verfügbare Angaben zu den spezifischen Investitionskosten für Kraftwerke mit und ohne
CC auf Biomassebasis gegenüber Kohle dar. Ohne CC ergeben sich Investitionsmehr-
kosten für IGCC-Anlagen von ca. 50%, wenn der Brennstoff von Kohle auf Biomasse
umgestellt wird. Der gleiche Brennstoffwechsel bewirkt im Falle einer zirkulierenden
Wirbelschichtfeuerung eine Erhöhung der spezifischen Investitionskosten um ca. 19%
bzw. eine Reduktion um ca. 13% (Q4). Dieser Rückgang ergibt sich durch eine einfachere
Rauchgasreinigung, da das Rauchgas geringere Frachten an SO2 und NOx enthält [vgl.
Cavezzali et al., 2009, S. iv]. Durchschnittlich ergeben sich Mehrkosten in Höhe von rund
30% für die Biomasse-Integration in Kraftwerke ohne CC. Bei den Kraftwerken mit
CO2-Rückhaltung ergeben sich in einer Studie Mehrkosten von knapp 85%. Für die
gleiche IGCC-Technologie werden in zwei weiteren Studien Mehrkosten von 18% bzw.
Minderkosten von knapp 20% angegeben. Diese Minderkosten werden unter anderem
durch einen niedrigeren Entschwefelungsbedarf bei Biomasse begründet [vgl. Larson et al.,
2005, S. 49 f.]. Im Durchschnitt liegen die Mehrkosten für die Biomasse-Integration in
Kraftwerke mit CO2-Abscheidung bei rund 30%. Angaben für Investitionsmehrkosten
für Bio-CCS-Anlagen mit Kraft-Wärme-Kopplung liegen in der Literatur nicht vor [vgl.
Uddin, 2004, S. 8].
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Abbildung 2.33: Spezifische Investitionsmehrkosten für Biomassekraftwerke gegenüber
Kohlekraftwerken (ohne und mit CO2-Abscheidung), eigene Darstellung
mit Daten aus Bennaceur et al. [2008, S. 65] (Q 1), IEA/OECD [2004,
S. 56] (Q 2), Koornneef et al. [2011, S. 181, S. 189] (Q 3), Cavezzali et al.
[2009, S. iv] (Q 4), Azar et al. [2006, S. 4] (Q 5), Rhodes und Keith [2003,
S. 4] (Q 6), Larson et al. [2005, S. 50] (Q 7)

Betriebskosten Neben den Investitionskosten fallen für den laufenden Anlagenbetrieb
Betriebskosten an, die sich im Wesentlichen aus den Positionen Wartung bzw. Instandhal-
tung, Personal, Versicherung und Entsorgungskosten ergeben. In den Betriebskosten in
Abbildung 2.34 sind somit keine Brennstoffkosten enthalten. Die Variante Oxyfuel ist nicht
dargestellt, da für die Betriebskosten in der Literatur keine Daten vorliegen. Die Betriebs-
kosten dürften jedoch in einem ähnlichen Bereich wie Post-Combustion (Dampfprozess)
oder Pre-Combustion liegen, da es sich ebenfalls um eine Festbrennstoffverbrennung
handelt.
Es ist ein erheblicher Betriebskostenanstieg (um ca. 105% bzw. 95%) bei den Post-

Combustion Varianten (mit Steinkohle bzw. Erdgas) zu erkennen. Dieser Anstieg kann zum
einen durch die Kosten für die chemischen Absorbenzien erklärt werden: Bei einem MEA-
Preis von ca. 2000Euro/t [vgl. Cavezzali et al., 2009, S. E 14] entstehen alleine hierdurch
Betriebskosten in Bezug auf die elektrische Leistung von ca. 7 Euro/kW [vgl. Radgen et al.,
2006, S. 46]. Zum anderen verteilen sich die gleichbleibenden (bzw. ansteigenden) Kosten
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Abbildung 2.34: Spezifische Betriebskosten der wesentlichen CO2-Abscheidungsvarianten,
eigene Darstellung mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick
et al. [2007, S. 153 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012], vgl. Anhang Tabelle A.3 bis Tabelle A.8

für Personal, Versicherung, Instandhaltung etc. auf eine niedrigere elektrische Leistung, so
dass die spezifischen Betriebskosten ansteigen. Die Betriebskosten für die GuD-Variante
fallen grundsätzlich am niedrigsten aus, da durch den Brennstoff Erdgas die Wartungs- und
Personalkosten üblicherweise geringer sind als bei einer Festbrennstoffverbrennung. Der
Anstieg der spezifischen Betriebskosten für die Variante Pre-Combustion in Verbindung
mit IGCC fällt mit knapp 40% vergleichsweise gering aus. Mit Betriebskosten von ca.
78Euro/(kW · a) liegt diese Variante zwischen den beiden anderen Varianten.

Zukünftige Kostenentwicklung Die zukünftige Entwicklung der spezifischen Investiti-
onskosten und der Betriebskosten kann mit Hilfe von Lernkurven prognostiziert werden.
Hierfür werden Kostendegressionseffekte anderer Technologien (z. B. Rauchgasreinigungs-
anlagen, Turbinen, Kessel, Sauerstoffzerlegung) aus der Vergangenheit verwendet. Diese
Kostendegressionen ergeben sich durch technische Weiterentwicklungen, Rationalisie-
rungseffekte oder die Fertigung größerer Lose. Die Lernrate beschreibt die Reduktion der
Investitions- und der Betriebskosten bei einer Verdoppelung der Stückzahl und liegt typi-
scherweise bei 10% bis 30% [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 64]. In Rubin et al. [vgl. 2007b,
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S. 189 ff.] wird der CO2-Abscheidungsprozess gängiger CCS-Varianten in Einzelschritte
unterteilt, die jeweils mit insgesamt sieben bekannten Lernkurven beschrieben werden.
Da einige dieser Einzelschritte (z. B. Staubfeuerung, NOx-/SO2-Rauchgasreinigung, Gas-
turbinen) bereits weit entwickelt sind, fallen die Gesamt-Lernraten deutlich geringer
aus. Anhand dieser Zuordnung werden die zukünftigen Kapital- und Betriebskosten
prognostiziert, die sich nach einer Lernphase von 100GW installierter Leistung ergeben
werden, was etwa 25 Jahren entspricht. Für die Investitionskosten ergeben sich Lernraten
von 2,1% bis 5,0%, wobei die Variante Post-Combustion auf Basis von Steinkohle und
Erdgas die geringste und die Variante Pre-Combustion auf Basis des IGCC die höchste
Lernrate aufweist. Die Lernraten für die Betriebskosten betragen 3,5% bis 5,7%. Hierbei
wird der Oxyfuel-Variante die geringste Lernrate und der Variante Post-Combustion auf
Basis von Steinkohle die höchste Lernrate prognostiziert. Ähnliche Prognosen für die
Kostenentwicklung für den CO2-Transport und die CO2-Lagerung liegen noch nicht vor.
Da diese Kosten jedoch deutlich geringer sind als die Kosten der CO2-Abscheidung wird
eine Kostendegression in diesen Bereichen einen geringeren Einfluss haben [vgl. Rubin
et al., 2007b, S. 193 ff.].

Stromgestehungskosten Die Stromgestehungskosten (kSG,el) eines Kraftwerks ergeben
sich, indem man die Summe der Kapital-, Betriebs- und Brennstoffkosten durch die
erzeugte Strommenge dividiert. Die Höhe dieser Kosten hängt entscheidend von einer
Reihe von Annahmen ab (z. B. Zinssatz, Abschreibungsdauer, Jahresbetriebsstunden,
Brennstoffkosten). Abbildung 2.35 stellt die Stromgestehungskosten der wesentlichen
CO2-Abscheidungsvarianten dar. In den Stromgestehungskosten sind jedoch nur die
Kosten für die CO2-Abscheidung und die CO2-Kompression enthalten. Die Kosten für
den CO2-Transport und die CO2-Lagerung sind nicht berücksichtigt.

Für die Variante Pre-Combustion in Kombination mit dem IGCC-Prozess ergeben sich
mit ca. 19Euro/MWh die niedrigsten zusätzlichen Stromgestehungskosten, was einer
relativen Zunahme um 33% entspricht. Zwar nehmen die Stromgestehungskosten in der
Variante Post-Combustion in Verbindung mit GuD ebenfalls nur 17Euro/MWh zu, was
jedoch hier einem relativen Zuwachs von 40% entspricht. Nichtsdestotrotz ergeben sich
hier mit 62Euro/MWh die niedrigsten Stromgestehungskosten mit CO2-Abscheidung.
Dies liegt an den relativ geringen spezifischen CO2-Emissionen der Gasverbrennung, so
dass der Einfluss hier geringer ist als bei den anderen Varianten (vgl. Kapitel 3.2.2.4). Die
höchste Zunahme der Stromgestehungskosten ist bei der Variante Post-Combustion auf
Basis des Dampfprozesses zu verzeichnen: Die Stromgestehungskosten erhöhen sich um
30Euro/MWh auf 77Euro/MWh, was einem Zuwachs um 65% entspricht. Ähnlich stark
steigen mit 61% die Stromgestehungskosten bei der Variante Oxyfuel auf 67Euro/MWh
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Abbildung 2.35: Stromgestehungskosten der wesentlichen CO2-Abscheidungsvarianten,
eigene Darstellung mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick
et al. [2007, S. 153 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012], vgl. Anhang Tabelle A.3 bis Tabelle A.8

an.

CO2-Vermeidungskosten Neben den Stromgestehungskosten wird ebenfalls die Höhe
der CO2-Vermeidungskosten als wirtschaftliches Bewertungskriterium verwendet. Die
CO2-Vermeidungskosten stellen das Verhältnis zwischen den Mehraufwendungen durch
die CCS-Integration und den tatsächlich vermiedenen CO2-Emissionen dar. Diese stimmen
in der Regel nicht mit den abgeschiedenen CO2-Emissionen überein, da durch den Wir-
kungsgradverlust zunächst mehr CO2 für die gleiche Energiemenge freigesetzt wird (vgl.
Kapitel 2.3.4). Im Mittel ergeben sich in der Literatur für die Variante Pre-Combustion
mit 28Euro/t die niedrigsten CO2-Vermeidungskosten. Mit 32Euro/t bzw. 43Euro/t fal-
len die mittleren CO2-Vermeidungskosten bei der Variante Oxyfuel bzw. Post-Combustion
(Dampfprozess) bereits deutlich höher aus. Für die Variante Post-Combustion (GuD)
liegen die CO2-Vermeidungskosten mit 55Euro/t am höchsten, da die CCS-Mehrkosten
auf eine vergleichsweise geringe Fracht an vermiedenen CO2-Emissionen aufgeteilt werden
müssen (vgl. Anhang Tabelle A.3 bis Tabelle A.8).
Für die in Kapitel 2.1.3.1.1 eingeführte CO2-Abscheidung und Kurzzeitlagerung in
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Algen führen Berechnungen in Alabi et al. [vgl. 2009, S. 44] zu deutlich höheren CO2-Ver-
meidungskosten von mindestens 569Euro/t.

CO2-Kompressionskosten In Hendriks et al. [vgl. 2004, S. 9 f.] werden die Kosten für
den einzusetzenden Strom, den Kapitaldienst und den Betrieb der Kompressoren für die
CO2-Kompression abgeschätzt. Hierbei hängen sowohl die Investitionskosten als auch die
einzusetzende Kompressionsleistung vom CO2-Massenstrom sowie von der Druckdiffe-
renz ab. Die elektrische CO2-Kompressionsleistung Pel,CO2-K in kW wird überschlägig
nach Formel 2.7 berechnet. Dabei sind CCO2-K,el=87,85 kJ/kg ein konstanter Faktor,
p1 bzw. p2 der Kompressoreingangsdruck bzw. -ausgangsdruck in bar und ṁCO2 der
CO2-Massenstrom in kg/s [vgl. Hendriks et al., 2004, S. 10].

Pel,CO2-K = CCO2-K,el · ln
(
p2
p1

)
· ṁCO2 (2.7)

Die Höhe der Investitionskosten für die CO2-Kompression KInv,CO2-K in Euro wird
nach Formel 2.8 errechnet [vgl. Hendriks et al., 2004, S. 10]. C1 =0,1×106 Euro/(kg/s)
und C2 =1,1×106 Euro/(kg/s) sind hierbei konstante Faktoren. Des Weiteren wird die
Nutzungsdauer mit 15 Jahren, der Zinssatz mit 10%, die Stromkosten mit 40Euro/MWh
sowie der Kompressoreingangsdruck bzw. -ausgangsdruck mit 1 bar bzw. 120 bar ange-
nommen. Als jährliche Betriebskosten wird mit 5% vom Investitionsvolumen gerechnet.

KInv,CO2-K = (C1 · ṁ−0,71
CO2

+ C2 · ln
(
p2
p1

)
· ṁ−0,60

CO2
) · ṁCO2 (2.8)

Mit steigendem CO2-Massenstrom und steigender Jahresbetriebsstundenzahl fallen die
spezifischen CO2-Kompressionskosten (vgl. Abbildung 2.36). Bei einem CO2-Massenstrom
von mehr als ca. 40 kg/s (entspricht ca. 1,1Gt/a bei 7500 h/a) ergeben sich bei mehr
als 5000 Jahresbetriebsstunden spezifische CO2-Kompressionskosten von ca. 8 Euro/t bis
11Euro/t. Bei geringeren CO2-Massenströmen steigt dieser spezifische Wert auf 12Euro/t
bis 23Euro/t an.

2.2.3.1.2 Kosten für CO2-Transport Für die in Kapitel 2.1.3.2 vorgestellten Arten des
CO2-Transports (LKW, Bahn, Schiff, Pipeline) sind in Abbildung 2.37 die spezifischen
Transportkosten bei einer Transportdistanz von 250 km dargestellt. Die Kosten für die
notwendige Verdichtung (Pipelinetransport) bzw. Verflüssigung (Schiffstransport) sind in
den Kosten nicht enthalten. Der CO2-Transport via LKW ist mit 25Euro/t am teuersten
und lediglich für geringe Jahrestonnagen geeignet. Die Transportoptionen Pipeline und
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Abbildung 2.36: CO2-Kompressionskosten für unterschiedliche Jahresbetriebsstunden in
Abhängigkeit vom CO2-Massenstrom, eigene Berechnung mit Daten aus
Hendriks et al. [2004, S. 9 f.], vgl. Anhang Tabelle A.9

Schiff weisen eine große Schnittmenge auf (ca. 0,5Euro/t bis 3Euro/t), während der
Bahntransport ebenfalls über 5Euro/t liegt. Hierbei kommen bei den Transportoptionen
per LKW, Eisenbahn und Schiff noch zusätzliche Kosten für die Zwischenspeicherung
hinzu. Der LKW- und der Bahntransport werden für den kommerziellen Betrieb allgemein
ausgeschlossen und sind allenfalls als Übergangslösung bis zur Errichtung einer Pipeline
oder einer CO2-Verladeeinrichtung für den Schiffstransport geeignet [vgl. Fischedick et al.,
2007, S. 71]. Somit konzentrieren sich die folgenden Ausführungen auf den CO2-Transport
per Schiff und Pipeline.

Grundsätzlich gilt, dass mit steigendem CO2-Massenstrom die spezifischen Transport-
kosten abnehmen (vgl. Abbildung 2.38, linke Seite) und dass mit steigender Transportent-
fernung die spezifischen Transportkosten zunehmen (vgl. Abbildung 2.38, rechte Seite).
Der Pipelinetransport auf dem Festland (Onshore) fällt erwartungsgemäß günstiger aus als
der Pipelinetransport durch den Ozean (Offshore). Ab einer Entfernung von rund 1000 km
wird der Schiffstransport wirtschaftlicher als der Offshore-Pipelinetransport. Hierin sind
für den Schiffstransport die zusätzlichen Kosten für Zwischenlagerung, Treibstoff, Ladung,
Entladung und Verflüssigung enthalten [vgl. Metz et al., 2005, S. 192].

Die Kosten für den CO2-Transport per Schiff oder Pipeline bestehen im Wesentlichen
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Abbildung 2.37: Transportkosten- und Kapazitätsbereiche für verschiedene CO2-Trans-
portoptionen (250 km Transportdistanz), eigene Darstellung auf Basis
von Odenberger und Svensson [2003], zitiert nach Fischedick et al. [2007,
S. 71]

aus Investitions-, Betriebs- und Instandhaltungskosten. Im Folgenden wird zunächst
auf die Kosten für den Pipelinetransport und anschließend für den Schiffstransport
eingegangen.

CO2-Pipelinetransport Für die spezifischen Investitionskosten von CO2-Pipelines liegen
eine Vielzahl an Untersuchungen vor, für die in Metz et al. [vgl. 2005, S. 191] Ober- und
Untergrenzen für On-/Offshore-Pipelines definiert werden (vgl. Abbildung 2.39). Die
spezifischen Investitionskosten in Mio. Euro/km zur Errichtung der CO2-Pipelines steigen
mit dem Pipelinedurchmesser an. Bei einem Pipelinedurchmesser von 100mm (CO2-
Transportkapazität < 1Mt/a) liegen sie bei 0,1Mio. Euro/km bis 0,2Mio. Euro/km. Bei
Pipelinedurchmessern von 1000mm steigen die Investitionskosten auf 0,5Mio. Euro/km
bis 0,9Mio. Euro/km (Onshore) bzw. 0,8Mio. Euro/km bis 1,0Mio. Euro/km (Offshore).
Hieraus ergeben sich Mehrkosten für Offshore-Pipelines in Höhe von 40% bis 70%,
da Offshore-Pipelines in der Regel bei höheren Drücken betrieben werden und somit
stärkere Rohrwanddicken benötigen [vgl. Metz et al., 2005, S. 190]. Diese Kosten hängen
entscheidend vom vorliegenden Terrain ab. Eine Verlegung in hügeligem Untergrund bzw.
in Wohn- oder Naturschutzgebieten kann zu Erhöhungen von 50% bzw. 100% führen [vgl.
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Abbildung 2.38: CO2-Transportkosten für Onshore-/Offshore-Pipelines sowie Schiffstrans-
port in Abhängigkeit vom Massenstrom und der Transportdistanz, eigene
Darstellung auf Basis von Metz et al. [2005, S. 192]

Clarke et al., 2004, S. 103]. In Radgen et al. [vgl. 2006, S. 75] werden sogar Mehrkosten
um den Faktor zehn erwartet.
Die Investitions- und Betriebskosten können durch CO2-Zwischenverdichtungsstati-

onen noch zusätzlich erhöht werden, falls eine Zwischenverdichtung aufgrund großer
Höhendifferenzen oder langer Leitungslängen notwendig ist [vgl. Metz et al., 2005, S. 190].
Die Betriebs- und Instandhaltungskosten für CO2-Pipelines variieren ähnlich stark

wie die vorher beschriebenen Investitionskosten für CO2-Pipelines. In Heddle et al. [vgl.
2003, S. 22] und in Bock et al. [vgl. 2003, S. 4-11] werden die jährlichen Betriebs- und
Instandhaltungskosten für Onshore-Pipelines unabhängig vom Pipelinedurchmesser auf
3120Euro/km geschätzt. Hierin sind die Kosten für eine mögliche Nachverdichtung nicht
enthalten. In den gleichen Studien werden die jährlichen Betriebs- und Instandhaltungs-
kosten für Offshore-Pipelines auf 25 200Euro/km geschätzt [vgl. Bock et al., 2003, S. 8-5],
[vgl. Heddle et al., 2003, S. 90]. An anderer Stelle werden die jährlichen Betriebs- und
Instandhaltungskosten mit 2% der Investitionskosten angenommen, so dass sich wieder-
um eine Abhängigkeit vom Pipelinedurchmesser ergibt [vgl. Damen, 2007, S. 101]. Für
Offshore-Pipelines werden die jährlichen Kosten auf 4% der Investitionskosten geschätzt
[vgl. Sarv, 1999, S. 14].
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Abbildung 2.39: Bandbreiten für Investitionskosten von CO2-Pipelines, eigene Darstellung
auf Basis von Metz et al. [2005, S. 191]

CO2-Schiffstransport Für den CO2-Schiffstransport müssen Investitionen für Verflüssi-
gungseinrichtungen, Zwischenspeicher, Transportschiffe sowie Be- und Entladevorrichtun-
gen eingeplant werden. Als Entladeeinrichtung dient üblicherweise eine Offshore-Plattform,
von der das CO2 mittels einer senkrechten Pipeline in den Untergrund eingebracht wird.
Die Zwischenspeicherung ist notwendig, um die CO2-Transportschiffkapazitäten möglichst
effizient einzusetzen.
Tabelle 2.4 fasst Literaturangaben zu verschiedenen Schiffsgrößen zusammen. Dabei

wird von flüssigem CO2 (7 bar, -50 °C) mit einer Dichte von 1150 kg/m3 ausgegangen [vgl.
Bock et al., 2003, S. 9-6]. Die Kostenangaben basieren im Wesentlichen auf Erfahrungen
mit Schiffen für den Flüssigerdgas-Transport, wobei die Kosten für CO2-Schiffe um
30% bis 50% höher eingeschätzt werden. Als Alternative zu eigenen Investitionskosten
kann mit täglichen Chartergebühren in Höhe von 20 000Euro für ein Schiff mit einer
CO2-Kapazität von 20 kt gerechnet werden [vgl. Metz et al., 2005, S. 190].
Die Investitionskosten für eine CO2-Verflüssigungsanlage mit einer Kapazität von

1Mt/a wird in Metz et al. [vgl. 2005, S. 190] auf 28Mio. Euro bis 40Mio. Euro geschätzt.
An anderer Stelle wird eine CO2-Verflüssigungsanlage mit einer Kapazität von 6,2Mt/a
auf 70Mio. Euro geschätzt. Bei einem CO2-Eingangsdruck von 100 bar würden sich die
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Tabelle 2.4: Investitionskosten für CO2-Transportschiffe

Volumen Kapazität Investitionskosten
Quelle

m3 kt Mio. Euro2005

22 000 25,4 44 Bock et al. [2003, S. 9-5]
20 bis 30 40 bis 56 Metz et al. [2005, S. 190]
10 27 Metz et al. [2005, S. 190]
30 48 Metz et al. [2005, S. 190]
50 68 Metz et al. [2005, S. 190]

22 000 59 Sarv [1999, S. 14]
135 000 235 Sarv [1999, S. 14]

Investitionskosten auf 25Mio. Euro reduzieren [vgl. IEA GHG, 2004, S. 10 f.].
Tabelle 2.5 fasst die Kosten für die CO2-Zwischenspeicherung in Stahltanks und Un-

tergrundspeichern zusammen. Während Stahltanks bereits für die Lagerung von CO2 im
Einsatz sind, gibt es bei Untergrundspeichern, die deutlich geringere spezifische Zwischen-
speicherungskosten erwarten lassen, bislang nur Erfahrungen mit der Zwischenlagerung
von Erdgas [vgl. Clarke et al., 2004, S. 99].

Tabelle 2.5: Kosten für die CO2-Zwischenspeicherung, eigene Darstellung mit Daten aus
IEA GHG [2004, S. 12], Odenberger und Svensson [2003], zitiert nach Clarke
et al. [2004, S. 101]

Einheit Stahltank Stahltank Untergrundspeicher

Volumen m3 3000 20 500 120 000
Investitionskosten Mio. Euro2005 6,8 26 18
Jährliche Kosten Mio. Euro2005/a 0,48 1,3 1,3
CO2-Durchsatz Mt/a 1,0 k.A. 20
Spezifische Kosten Euro2005/t 0,48 k.A. 0,06

Die Investitionskosten für die Offshore-Plattformen zum Einpressen des CO2 in den
Untergrund werden auf 120Mio. Euro bis 200Mio. Euro geschätzt [vgl. Sarv, 1999, S. 14],
[vgl. Bock et al., 2003, S. 9-7].
Als Betriebs- und Instandhaltungskosten werden in Sarv [vgl. 1999, S. 14] 7,4% bis

8,0% der Gesamtinvestitionskosten aller Komponenten angenommen. In Bock et al. [vgl.
2003, S. 45] wird dieser Wert nach Komponenten differenziert: Als jährliche Betriebs- und
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Instandhaltungskosten werden für den Schiffsbereich 4,7% veranschlagt (ohne Treibstoff-
kosten) und für die übrigen Bereiche jeweils 2% der Investitionskosten.

2.2.3.1.3 Kosten für CO2-Lagerung und CO2-Monitoring Als mögliche CO2-Lager-
stätten werden diejenigen Speicheroptionen berücksichtigt, die in den Kapiteln 2.1.3.3.1
und 2.3.4 als technisch mögliche und nachhaltig sinnvolle CO2-Speicheroptionen definiert
werden: Saline Aquifere sowie leere Erdöl- und Erdgasfelder. Für die CO2-Einlagerung in
tiefen, nicht abbaubaren Kohlelagerstätten liegen keine Literaturangaben zu den CO2-
Speicherkosten vor. Saline Aquifere oder leere Erdöl- und Erdgasfelder können sowohl
unter dem Festland (Onshore) als auch den Ozeanen (Offshore) liegen.
Die Höhe der CO2-Speicherkosten hängt entscheidend von den Bohrkosten und den

dazugehörigen Planungskosten ab. Diese Kosten steigen zum einen mit der Tiefe des
Speicherreservoirs. Zum anderen beeinflussen die Mächtigkeit bzw. Dicke und die Permea-
bilität des Speichers die Anzahl der Bohrungen und damit die Gesamtkosten, um einen
bestimmten CO2-Massenstrom speichern zu können [vgl. Metz et al., 2005, S. 259]. Die
Bohrkosten für eine einzelne Bohrung können zwischen 0,2Mio. Euro und 32Mio. Euro
variieren [vgl. Metz et al., 2005, S. 259].
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Abbildung 2.40: CO2-Speicherkosten für verschiedene Speicheroptionen, eigene Darstel-
lung mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 260], UNECE [2012]

Für die CO2-Einlagerung in leere Erdöl- und Erdgaslagerstätten ist aufgrund jahr-
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zehntelanger geologischer Erfahrungen der Öl- und Gasindustrie die Abschätzung der
CO2-Speicherkosten grundsätzlich genauer möglich als für die CO2-Einlagerung in saline
Aquifere [vgl. Metz et al., 2005, S. 345]. Abbildung 2.40 stellt für die drei oben genannten
Speicheroptionen die Bandbreiten möglicher CO2-Speicherkosten unter dem Festland
und unter dem Meer dar. Da leere Erdöl- oder Erdgasfelder bereits von der Lage und den
Abmaßen her bekannt sind und teilweise bestehende Bohrungen und Anlagen genutzt
werden können, ergeben sich hier etwas niedrigere CO2-Speicherkosten im Vergleich zu
salinen Aquiferen. Die Onshore-Speicherung führt jeweils zu deutlich geringeren Kosten.
Das zu speichernde CO2 sollte über möglichst geringe Anteile an NOx, SOx und H2S

verfügen, um deren korrosive Wirkung zu vermeiden. Die höheren Kosten zur Abscheidung
dieser Stoffe werden bei den Kosten bei der CO2-Speicherung mehr als ausgeglichen [vgl.
Metz et al., 2005, S. 259].
Die mögliche Nutzung des abgeschiedenen CO2 zur Aufzucht von Algen (vgl. Kapi-

tel 2.1.3.1.1) kann zu deutlich geringeren CO2-Transport- und „CO2-Speicherkosten“
führen, wenn die CO2-Verwendung in der Nähe des (Heiz-)Kraftwerks stattfindet.
Als weitere Kosten, die die obige Darstellung nicht beinhaltet, fallen Aufwendungen

für ein nachfolgendes CO2-Monitoring an. Hierbei wird überprüft, ob das eingelagerte
CO2 dauerhaft von der Atmosphäre getrennt lagert. Die hierfür anfallenden Überwa-
chungskosten hängen stark von den jeweiligen Auflagen der zuständigen Behörde und
den Überwachungszeiträumen ab [vgl. Metz et al., 2005, S. 259]. Obwohl es hierfür eine
Reihe an technischen Vorschlägen gibt, existieren bislang nur erste Kostenschätzungen.
Nach Metz et al. [vgl. 2005, S. 263] kann hierbei mit Kosten von ca. 0,02Euro/t bis
0,04Euro/t gerechnet werden. Hierbei ist jedoch kein Langzeitmonitoring beinhaltet,
sondern maximal eine 50-jährige Überwachung über die Einlagerungszeit hinaus.

2.2.3.2 Marktpreisentwicklung für CO2-Zertifikate

Im Dezember 1997 ist im japanischen Kyoto ein Zusatzprotokoll zur Klimarahmenkonfe-
renz unterzeichnet worden. In diesem Kyoto-Protokoll haben sich 39 Industriestaaten
dazu verpflichtet, die wichtigsten Treibhausgase im Zeitraum von 2008 bis 2012 im
Durchschnitt um 5,2% unter das Niveau von 1990 zu senken. Insgesamt haben das
Kyoto-Protokoll 189 Staaten ratifiziert und es ist am 16. Februar 2005 in Kraft getreten.
Die Europäische Union hat mit einer Richtlinie aus dem Oktober 2003 die Basis für ein
EU-Emissionsrechtehandelssystem erschaffen, das seit Januar 2005 in Kraft ist und mitt-
lerweile das größte Handelssystem für CO2-Emissionsberechtigungen darstellt. Hierdurch
sollen gegenüber dem Ausgangsjahr 2005 die durchschnittlichen Treibhausgasemissionen
Europas bis 2012 um 8% und bis 2020 um 21% gesenkt werden, indem die jährlichen
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CO2-Emissionsmengen für mehr als 12 000 Anlagen aus der Energiewirtschaft und der
emissionsintensiven Industrie begrenzt werden [vgl. DEHSt, 2010, S. 6 ff.].

Der Handel bis 2020 ist in drei Handelsperioden eingeteilt, die die Jahre 2005 bis 2007,
2008 bis 2012 und 2013 bis 2020 umfassen. Während in der ersten Handelsperiode die CO2-
Zertifikate kostenlos zugeteilt worden sind, nimmt der Anteil der kostenlosen Zuteilung
im Laufe der Zeit ab und hängt von der Effizienz und dem Inbetriebnahmezeitpunkt der
Anlage ab: In 2013 werden beispielsweise nur noch 50% der CO2-Zertifikate zugeteilt,
der Rest wird auktioniert. Ab dem Jahr 2012 wird der europäische Luftverkehr in den
CO2-Handel integriert. Eine Integration des Schiffverkehrs wird ebenfalls beabsichtigt
[vgl. DEHSt, 2010, S. 19 ff.].
Der Großteil des CO2-Zertifikatehandels in der EU wird an der European Climate

Exchange (ECX) in London abgewickelt: Nach einem Anteil von rund 77% in 2006
sind im Jahr 2007 knapp 87% der CO2-Zertifikate dort gehandelt worden. Darüber
hinaus werden CO2-Zertifikate in Europa an der skandinavischen Börse Nordpool, der
Börse EEX in Leipzig sowie der in Paris ansässigen Börse BlueNext (früher Powernext)
gehandelt [vgl. Røine et al., 2008, S. 6 f.]. Abbildung 2.41 stellt die Preisentwicklung der
CO2-Zertifikate zwischen 2006 und 2013 an der EEX dar. Die Preise spiegeln auch die
CO2-Zertifikatepreisentwicklung der anderen Börsen wider [vgl. ECX, 2010]. Hierbei
werden diejenigen Preise gezeigt, die für die CO2-Zertifikate des jeweils laufenden Jahres
gezahlt worden sind.
In der ersten Handelsphase ist der Preis für CO2-Zertifikate Ende April 2006 stark

eingebrochen, als bekannt geworden ist, dass in mehreren europäischen Staaten im Rahmen
der nationalen Zuteilungspläne (Allokationspläne) den dortigen Unternehmen übermäßig
viele CO2-Zertifikate zugesprochen worden sind. Es sind schlagartig große Mengen an
Emissionsrechten zum Verkauf angeboten worden. Dies hat den CO2-Zertifikatepreis von
rund 30Euro/t auf weniger als 10Euro/t schrumpfen lassen. Da die Zertifikate aus der
ersten Handelsperiode nicht in die zweite Handelsperiode übertragen werden konnten,
ist der CO2-Zertifikatepreis nur bis zum Ende der ersten Handelsperiode auf einem
sehr niedrigen Niveau geblieben [vgl. Capoor und Ambrosi, 2006, S. 13 ff.]. Mit Beginn
der zweiten Handelsperiode im Jahr 2008 hat das kumulierte Handelsvolumen deutlich
angezogen und der CO2-Zertifikatepreis hat sich wieder auf mehr als 20Euro/t erhöht,
doch durch die Weltwirtschaftskrise und die dadurch eingesparten CO2-Emissionen hat
sich der CO2-Zertifikatepreis Ende 2008 abermals erheblich reduziert. Seit Ende 2011
liegt der CO2-Zertifikatepreis unter 10Euro/t, seit Januar 2013 zeitweise unter 5Euro/t.

Die CO2-Zertifikate der 2. Handelsperiode können in allen Jahren zwischen 2008 und
2012 eingesetzt werden und können auch in die 3. Handelsperiode ab dem Jahr 2013
übertragen werden. Somit hat der Rückgang der CO2-Emissionen, der durch die Welt-
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Abbildung 2.41: Preisentwicklung für CO2-Zertifikate und gehandelte Volumina an der
Börse EEX, eigene Darstellung mit Daten aus SWFL [2008-2013]

wirtschaftskrise bewirkt worden ist, auch noch Auswirkungen auf die 3. Handelsperiode.
Deswegen wurde im Jahr 2012 von der Europäischen Kommission vorgeschlagen, dass ein
Teil der CO2-Zertifikate im Zeitraum 2013 bis 2015 zurückgehalten wird („back-loading“),
um das Angebot zu verknappen und den CO2-Zertifikatepreis hierdurch zu erhöhen.
Bei einer CO2-Rückhaltung von 900Mt werden CO2-Zertifikatepreise von 12Euro/t bis
24Euro/t erwartet [vgl. Europäische Kommission, 2012, S. 37 f.].

Jeweils im Frühjahr der Jahre 2007, 2008 und 2009 ist von Point Carbon bei mehr als
3700 Marktakteuren eine Umfrage zur erwarteten CO2-Zertifikatepreisentwicklung für
das Jahr 2020 durchgeführt worden (vgl. Abbildung 2.42, linke obere Ecke). Während die
Einschätzungen im Jahr 2007 noch zu niedrigeren CO2-Preisen tendiert haben (im Mittel
ca. 24Euro/t für 2020), war die Preiserwartung im Jahr 2008 bereits bei 35Euro/t für
das Jahr 2020. Bedingt durch die Wirtschaftskrise ist diese Einschätzung im Folgejahr
(2009) etwas zurückgegangen, liegt jedoch noch immer bei mehr als 30Euro/t. Das
Energiewirtschaftliche Institut der Universität zu Köln (EWI) schätzt die zukünftige
CO2-Preisentwicklung ähnlich ein: Für 2020 rechnen sie in ihrer Referenzprognose mit
einem CO2-Zertifikatepreis von 34Euro/t, für 2030 mit 42Euro/t [vgl. Borggrefe und
Lochner, 2009, S. 55]. Dies entspricht auch der CO2-Zertifikatepreiserwartung in der
Leitstudie 2010 des Bundesumweltministeriums [vgl. Wenzel und Nitsch, 2010, S. 28].

116



2 Grundlagen

0%

5%

10%

15%

20%

25%

30%

35%

40%

<5 5 bis 10 10 bis 15 15 bis 20 20 bis 25 25 bis 35 35 bis 50 50 bis 75 75 bis 100 >100

A
nt

w
or

th
äu

fig
ke

it

CO2-Preis in Euro/t

2007 2008 2009

32,11  
34,79  

24,08  

20 25 30 35

Gewichtete Mittelwerte

Abbildung 2.42: Erwartete CO2-Zertifikatepreise für 2020, eigene Berechnung mit Daten
aus Tvinnereim et al. [2009, S. 40]

In den IPCC-Richtlinien für nationale Treibhausgas-Inventare wird deutlich gemacht,
dass die CO2-Abscheidung und CO2-Langzeitspeicherung aus biomassegefeuerten Kraft-
werken zu negativen CO2-Emissionen führen kann und in diesem Fall auch so bewertet
werden sollte [vgl. Gómez et al., 2006, S. 2.37], [vgl. Holloway et al., 2006, S. 5.8]. Im Rah-
men des EU-Emissionsrechtehandels ist die Anerkennung von negativen CO2-Emissionen
durch Bio-CCS bislang jedoch noch nicht eindeutig geregelt und bedarf noch einer
zukünftigen Klarstellung [vgl. Dixon et al., 2012, S. 24], [vgl. Arasto et al., 2011, S. 12].

2.2.3.3 Wirtschaftliche Förderung

Wie die zwei voran gehenden Kapitel gezeigt haben, liegen die Kosten der CO2-Vermei-
dung durch CCS mit ca. 30Euro/t bis 70Euro/t deutlich über den derzeitigen und den für
das Jahr 2020 erwarteten Preisen für CO2-Zertifikate (15Euro/t bis 35Euro/t). Darüber
hinaus befindet sich die CO2-Sequestrierung, mit Fokus auf fossile Energieträger, derzeit
in einer Forschungs- und Entwicklungsphase. Es wird mit einer großtechnischen und
kommerziellen Verfügbarkeit zwischen 2020 und 2030 gerechnet [vgl. Bundesregierung,
2009, S. 8], [vgl. Nauclér et al., 2008, S. 16]. Um diese Entwicklung zu flankieren, wird durch
die Europäische Union der Bau von bis zu zwölf großskaligen Demonstrationskraftwerken
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finanziell unterstützt [vgl. Europäische Kommission, 2008, S. 3]. Bereits im fünften und
im sechsten Forschungsrahmenprogramm der Europäischen Union sind zwischen 1998
und 2007 insgesamt über 100Mio. Euro an Forschungsgeldern für CCS bereitgestellt
worden. In dem von 2007 bis 2013 laufenden siebten Forschungsrahmenprogramm soll die
Erforschung von CCS mit insgesamt knapp 500Mio. Euro gefördert werden [vgl. BMWi
et al., 2007, S. 20]. Die bisherigen Fortschritte der hierdurch geförderten Projekte werden
in von Hirschhausen et al. [vgl. 2012, S. 4] jedoch als relativ gering eingeschätzt. Bislang
ist für keines der CCS-Kraftwerke bis 2012 eine endgültige Investitionsentscheidung
getroffen worden, so dass ein wirtschaftlicher CCS-Betrieb bis 2020 als unwahrscheinlich
eingeschätzt wird [vgl. o. V., 2012, S. 22].
Die zwischen dem Jahr 2000 und 2008 weltweit gezahlten Fördermittel lassen einen

frühen Förderschwerpunkt in den USA und seit 2002 in Kanada erkennen, bevor ab 2006
die europäischen Staaten verstärkt die CCS-Forschung fördern (vgl. Abbildung 2.43). In-
nerhalb der europäischen Staaten liegt der Schwerpunkt auf den drei Staaten Deutschland,
Norwegen und Frankreich sowie der zentralen Forschungsförderung der EU.
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Abbildung 2.43: Jährliche CCS-Forschungsförderung zwischen 2000 und 2008, eigene
Darstellung mit Daten aus de Visser et al. [2009, S. 45]

In einer im Jahr 2009 veröffentlichten Studie sind 357 Einrichtungen detektiert worden,
die sich mit der Weiterentwicklung von CCS beschäftigen. Der inhaltliche Schwerpunkt
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liegt bislang eindeutig auf dem Bereich der Technik, während sich mit der Wirtschaftlich-
keit von CCS bislang ca. 4% der Einrichtungen beschäftigt haben (vgl. Abbildung 2.44).
Die fachliche Aufteilung der Forschungs- und Entwicklungseinrichtungen ist homogener:
Auch wenn der Schwerpunkt auf der CO2-Abscheidung liegt, beschäftigen sich 27% der
Einrichtungen mit der CO2-Speicherung und 13% mit dem CO2-Transport [vgl. de Visser
et al., 2009, S. 137 ff.].
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Abbildung 2.44: Bisherige CCS-Forschungsschwerpunkte, eigene Darstellung mit Daten
aus de Visser et al. [2009, S. 137 ff.]

Bei den forschenden Einrichtungen handelt es sich vor allem um Forschungsinstitute
und große Energieversorgungsunternehmen. Beispielsweise hat die Vattenfall Europe AG
bereits 200Mio. Euro in die CCS-Forschung investiert [vgl. Vattenfall, 2009c, S. 1].
Auf nationaler Ebene sind es vor allem das Bundeswirtschaftsministerium (BMWi)

und das Bundesforschungsministerium (BMBF), die die Entwicklung von CCS fördern.
Das BMWi finanziert das Verbundprojekt COORETEC (CO2-Reduktions-Technologien),
in dem neben der Wirkungsgradsteigerung von Kraftwerken ebenfalls die Technologien
zur CO2-Sequestrierung untersucht werden. Hierfür sind im Jahr 2008 ca. 30Mio. Euro
an Forschungsgeldern eingesetzt worden. Das BMBF fördert in Zusammenarbeit mit
der Deutschen Forschungsgemeinschaft (DFG) seit 2005 im Rahmen des Verbundspro-
jekts GEOTECHNOLOGIEN vor allem Projekte der CO2-Speicherung (5,4Mio. Euro
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in 2008). Ein Schwerpunkt stellt die Erkundung des Untergrunds nach geeigneten CO2-
Lagerstätten dar. Hier liegen zwar bereits erste Schätzungen von der Bundesanstalt für
Geowissenschaften und Rohstoffe und den Geologischen Diensten der Bundesländer vor,
die jedoch bislang nur regional begrenzte Aussagen zulassen. Vor diesem Hintergrund ist
von den genannten Einrichtungen in den Jahren 2008 bis 2011 ein CO2-Speicherkataster
für Deutschland erstellt worden, das untersuchungswürdige Gebiete für die dauerhafte
geologische CO2-Speicherung liefert [vgl. Bundesregierung, 2009, S. 10], [vgl. BMWi et al.,
2007, S. 11], [vgl. Reinhold et al., 2011, S. 99].

2.3 Grundlagen der Nachhaltigkeit

Im Folgenden wird zunächst eine allgemeine Begriffsbestimmung der Nachhaltigkeit
vorgenommen, bevor auf die Grundlagen der Nachhaltigkeit in den Bereichen Bioenergie,
Kraft-Wärme-Kopplung und CO2-Sequestrierung näher eingegangen wird.

2.3.1 Zum Begriff der Nachhaltigkeit

Der Begriff der Nachhaltigkeit ist durch den 1987 veröffentlichten Bericht der UN-
Kommission für Umwelt und Entwicklung („Brundlandt-Bericht“) geprägt worden. Hierin
wird von dauerhafter Entwicklung gesprochen, die die Bedürfnisse der Gegenwart befrie-
digt, ohne künftigen Generationen die Möglichkeit zu nehmen, ihre eigenen Bedürfnisse
befriedigen zu können [vgl. Brundtland, 1987, S. 16]. Als Ur-Studie zur nachhaltigen
Entwicklung gilt die im Jahr 1972 für den Club of Rome erstellte Untersuchung „Limits
to Growth“ vom Massachusetts Institute of Technology. Hierin wird auf Basis des Modells
„Dynamik komplexer Systeme“ aufgezeigt, dass bei gleichbleibenden Trends die Welt-
bevölkerung und der Lebensstandard innerhalb der nächsten 50 Jahren bis 100 Jahren
drastisch abnehmen wird [vgl. Zeschmar-Lahl und Bergius, 2011, S. 1]. Seinen Ursprung
hat der Begriff der Nachhaltigkeit jedoch im Bereich der Forstwirtschaft: Hannß Carl von
Carlowitz hat bereits im frühen 18. Jahrhundert postuliert, dass der Holzeinschlag den
Holzzuwachs nicht übersteigen sollte [vgl. Schmidt, 2007, S. 3]. Mit der 1992 in Rio de
Janeiro durchgeführten Konferenz der Vereinten Nationen für Umwelt und Entwicklung
hat sich der Begriff der Nachhaltigkeit als Leitbild in Politik sowie lokalem Umfeld
(Agenda 21) etabliert [vgl. Bartol und Herkommer, 2004, S. 1]. In den letzten Jahren
ist der Begriff der Nachhaltigkeit jedoch in verschiedenen Zusammenhängen „inflationär
und zunehmend willkürlich“ verwendet worden, was ebenfalls durch eine inhaltliche
Aufweichung des Begriffs begünstigt worden ist [SRU, 2002, S. 57]. Nach Steger et al.
[vgl. 2004, S. 27], zitiert nach Herrmann [2009, S. 40], hat der Begriff der nachhaltigen
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Entwicklung in der wissenschaftlichen und politischen Diskussion bereits im Jahr 2005
mehr als 200 unterschiedliche Definitionen aufweisen können.

Im Rahmen des Anfang der 1990er Jahre in den USA entwickelten Konzepts der ökolo-
gischen Ökonomie wird das menschliche System als Subsystem der gesamten Ökologie
verstanden. Während in der klassischen Makroökonomie der natürliche Kapitalstock (z. B.
Wälder, Fischbestände, Erdöl) vollständig zum Aufbau eines (anthropogenen/künstlichen)
Kapitalstocks (z. B. Maschinen, Produkte) genutzt werden kann, werden hier die natürli-
chen Ressourcen als knapp angesehen. Mit Hilfe von Steuern, Strafen oder Subventionen
kann diese Knappheit durch einen Preis am Markt signalisiert werden, der eine Umwand-
lung von natürlichen Ressourcen mit niedriger Entropie in Abfälle mit hoher Entropie
begrenzen kann. Dem Konzept liegt die grundsätzliche Annahme zugrunde, dass es ein
zu großes Risiko darstellt, davon auszugehen, dass mit zukünftigem technologischen
Fortschritt die Knappheit natürlicher Ressourcen beliebig ausgeglichen werden kann.
Da vorab nicht bekannt ist, wann irreversible Zustandsänderungen eintreten, sollte
der natürliche Kapitalstock in vollem Umfang erhalten bleiben. Hierdurch wäre sowohl
den Technologie-Pessimisten, da die natürlichen Grundlagen geschont werden, als auch
den Technologie-Optimisten gedient, da der von der unsichtbaren Hand des Marktes
geschaffene Preis für knappe Ressourcen die technologische Entwicklung begünstigt.
Es wird postuliert, dass die Nutzung erneuerbarer Energieträger nicht größer deren
Regenerationsrate sowie die Abgabe von Abfällen geringer als die natürliche Assimila-
tionsfähigkeit sein sollte. Eine Nutzung von nicht erneuerbaren Energieträgern ist nur
in dem Umfang zulässig, wie erneuerbare Energieträger als Ersatz geschaffen werden.
Die Festlegung eines Nutzungsausmaßes natürlicher Ressourcen kann hierbei entweder
nur für die Menschheit oder für das gesamte Ökosystem optimal sein. Dieser optimale
Nutzungsgrad natürlicher Ressourcen ist jedoch schwierig festzulegen und wird mit einer
Analogie zu einem Frachtschiff verdeutlicht: Auch bei optimaler Lastenverteilung auf
dem Schiff (Ressourcenallokation durch Marktpreis) kann die maximale Last auf dem
Schiff überschritten werden (nicht-nachhaltige Ressourcennutzung) [vgl. Costanza et al.,
1991, S. 6 ff.], [vgl. Daly, 1991, S. 34 ff.]. In diesem Zusammenhang wird von schwacher
Nachhaltigkeit gesprochen, wenn eine vollständige Substitution des Naturkapitalstocks
durch den künstlichen Kapitalstock akzeptiert wird. Von starker Nachhaltigkeit wird
gesprochen, wenn der natürliche Kapitalstock im bisherigen Umfang erhalten bleibt.
Hierbei ist auch die Nutzung von nicht erneuerbaren Energieträgern möglich, solange
deren Verbrauch durch die erhöhte Bereitstellung erneuerbarer Energieträger kompensiert
wird [vgl. Herrmann, 2009, S. 42 ff.].

Die Enquete-Kommission „Schutz des Menschen und der Umwelt“ des 13. Deutschen
Bundestages hat im Jahr 1998 das abstrakte Konzept der Nachhaltigkeit weiter operatio-
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nalisiert, indem konkrete Leitsätze entwickelt und Ziele, Instrumente sowie Maßnahmen
definiert worden sind, damit „Nachhaltigkeit tatsächlich umgesetzt werden kann“ [Bun-
destag, 1998, S. 3]. Besonders vorteilhaft an dieser Kommission ist gewesen, dass durch die
interdisziplinäre Besetzung aus Wissenschaft und Politik eine breit anerkannte Ausgangs-
basis für die weitere Nachhaltigkeitsdiskussion geschaffen werden konnte [vgl. Blohm
et al., 2006, S. 93]. Im Abschlussbericht dieser Enquete-Kommission wird deutlich, dass
Nachhaltigkeit neben einer ökologischen auch eine ökonomische und eine soziale Dimensi-
on aufweist. Diese drei Dimensionen stehen nicht isoliert nebeneinander, sondern sind
eng miteinander verknüpft („Drei-Säulen-Modell“). Für alle drei Dimensionen werden
insgesamt 14 Regeln vorgeschlagen, die als Anregung für die weitere Diskussion angesehen
werden. Im Bereich der Ökologie wird beispielsweise die Obergrenze für die Nutzungsrate
von erneuerbaren Ressourcen definiert, die die natürliche Regenerationsrate nicht über-
schreiten sollte [vgl. Bundestag, 1998, S. 18 ff.]. Für die Beurteilung der Nachhaltigkeit der
CO2-Sequestrierung wird im Kapitel 2.3.4 näher auf die einzelnen Regeln eingegangen.

Der Sachverständigenrat für Umweltfragen (SRU) kritisiert in seinem Umweltgutachten
des Jahres 2002 das Drei-Säulen-Modell. Zwar stellt dieses Modell eine gleichrangige
Behandlung der drei Zielgrößen Ökologie, Ökonomie und Soziales grundsätzlich sicher,
doch hat sich in der Praxis wiederholt eine Priorisierung der Ökonomie gezeigt. Darüber
hinaus lassen sich im Bereich des Umweltschutzes in der Vergangenheit die größten Defizi-
te erkennen, die für eine zukünftige Stabilisierung die größte Herausforderung darstellen
[vgl. SRU, 2002, S. 68]. Der SRU spricht sich stattdessen für das Konzept der starken
Nachhaltigkeit aus, um der Nachhaltigkeitsidee der intergenerationellen Gerechtigkeit
gerecht zu werden. Demgegenüber steht das Konzept der schwachen Nachhaltigkeit, das
eine Substitution von Naturkapital durch andere Kapitalbestände (z. B. Sachkapital,
Sozialkapital, Humankapital, Wissenskapital) zulässt, solange der Gesamtbestand an
Kapitalien mindestens konstant bleibt. Des Weiteren wird der Nutzen für zukünftige
Generationen systematisch niedriger bewertet, indem sie abgezinst werden (häufig auf
Basis der langfristigen Kapitalmarktzinsen). Somit werden zukünftige Ereignisse schwä-
cher bewertet, obwohl gerade Güter, die in der Zukunft absehbar knapper sein werden,
eigentlich mit einer negativen Diskontrate versehen werden müssten, was zu einer erhöhten
Bewertung in der Gegenwart führt. Das Konzept der starken Nachhaltigkeit geht davon
aus, dass das Naturkapital nicht substituierbar ist und für zukünftige Generationen
erhalten bleiben muss, da ohne Naturkapital die ökonomischen und sozialen Ziele nicht
erreicht werden können [vgl. SRU, 2002, S. 59 ff.]. Darüber hinaus werden Leitplanken
der zukünftigen Entwicklung definiert („Leitplankenansatz“) – beispielsweise maximal
tolerierbare Grenzen für die Erderwärmung [vgl. SRU, 2002, S. 252], [vgl. WBGU, 2003,
S. 115].
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Die Enquete-Kommission „Nachhaltige Energieversorgung unter den Bedingungen
der Globalisierung und der Liberalisierung“ des 14. Deutschen Bundestages kommt im
Jahr 2002 zu dem einvernehmlichen Schluss, dass das gegenwärtige Energiesystem nicht
nachhaltig ist. Dies wird dadurch begründet, dass „die heutige Energiebereitstellung und
-nutzung in großem Umfang Umweltkosten negiert, Raubbau an knappen Ressourcen
betreibt und Risikoaspekten zu geringe Beachtung schenkt“ [Bundestag, 2002, S. 27]. Im
gleichen Jahr hat die deutsche Bundesregierung ihre Nachhaltigkeitsstrategie veröffent-
licht, die bis in die Gegenwart den politischen Kurs für eine nachhaltige Entwicklung der
Bundesregierung bestimmt [vgl. Bundesregierung, 2011, S. 1 f.]. Innerhalb dieser Nach-
haltigkeitsstrategie spielt die Generationengerechtigkeit eine wichtige Rolle: So sollen
beispielsweise durch heutige Schuldenaufnahme oder den Verbrauch knapper Rohstoffe
die Handlungsspielräume zukünftiger Generationen nicht eingeengt werden [vgl. Bundesre-
gierung, 2002, S. 92]. Es wird der Grundsatz formuliert, dass jede Generation ihre eigenen
Aufgaben lösen muss ohne sie auf die folgenden Generationen zu übertragen. Hinsichtlich
der Energieversorgung ergibt sich hieraus die Notwendigkeit, Energieeffizienz zu steigern
und den Ausbau der erneuerbaren Energieträger voranzutreiben, um den Klimawandel
zu begrenzen [vgl. Bundesregierung, 2002, S. 5 f.]. Die heute dominierende Nutzung von
Erdöl, Erdgas und Kohle entspricht genau so wenig der Generationengerechtigkeit wie die
Kernenergie, da radioaktive Abfälle über lange Zeiträume gelagert werden müssen und ei-
ne Unfallgefahr mit schwerwiegenden Folgen besteht [vgl. Bundesregierung, 2002, S. 133 f.].
Trotz der im internationalen Vergleich „vorbildlichen“ nationalen Nachhaltigkeitsstrategie
sollte nach Ansicht des SRU die Erhaltung der natürlichen Lebensgrundlagen weiter in
den Mittelpunkt gestellt werden, indem weiteren ökologische Herausforderungen, wie z. B.
der Gewässerschutz oder die Biodiversitätserhaltung, als separate Indikatoren erfasst
werden [vgl. SRU, 2011a, S. 3 ff.].

2.3.2 Energetische Biomassenutzung

Die energetische Biomassenutzung unterscheidet sich von der energetischen Nutzung der
fossilen Brennstoffe vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit insbesondere darin, dass sie
im Rahmen der menschlichen Zeitvorstellung erneuerbar ist und CO2-neutral sein kann.
CO2-neutral bedeutet, dass die Pflanze während ihres Wachstums mittels Photosynthese
eine gewisse Menge an CO2, das in der Atmosphäre enthalten ist, sowie Wasser und
Sonnenenergie in Sauerstoff und Kohlenhydrate umwandelt. Werden diese Pflanzen
anschließend verbrannt, wird genau die Menge an CO2 freigesetzt, die die Pflanze vormals
der Atmosphäre entnommen hat. Zwar haben auch fossile Energieträger während ihres
Wachstums vor Jahrmillionen der Atmosphäre CO2 entzogen, doch sind diese CO2-Mengen
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bereits fast genau so lange dem CO2-Kreislauf entzogen. Eine heutige Freisetzung dieser
CO2-Mengen führt zu einer Erhöhung der CO2-Konzentration in der Atmosphäre. Durch
unterschiedliche Formen der Brennstoffbereitstellung und der Landnutzungsänderung
können jedoch auch bei biogenen Brennstoffen erhebliche Mengen an CO2 emittiert
werden. Hierauf wird im Kapitel 2.3.2.1 näher eingegangen. Darüber hinaus können
beim Anbau von Biomasse weitere negative Folgen auftreten, wie z. B. eine erhöhte
Wassernutzung bzw. Wasserverunreinigung (durch Düngemittel), Bodendegradation oder
eine mögliche Reduktion der Biodiversität [vgl. Fritsche, 2008, S. 25 ff.]. Diese Aspekte
werden in dieser Arbeit jedoch nicht näher betrachtet.

Neben dem geschlossenen CO2-Kreislauf gilt es bei der Verwendung biogener Brennstoffe
auch auf einen geschlossenen Nährstoffkreislauf zu achten: Während auf landwirtschaftli-
chen Flächen der Nährstoffgehalt mit Hilfe von natürlichen und künstlichen Düngemitteln
in der Regel „eingestellt“ wird, findet eine Düngung von Waldböden in diesem Umfang
bislang nicht statt. Für eine Düngung eignet sich vor allem die Grobasche biogener Brenn-
stoffe, die aus der Brennkammer abgezogen wird, besonders gut, da hierin der größte
Anteil der Mineralien eingelagert wird. Feinere Aschen (Zyklonasche, Feinstflugasche)
sind weniger geeignet bzw. die Ausbringung in Deutschland verboten, da sich hierin
umweltrelevante Schwermetalle deutlich stärker aufkonzentrieren [vgl. Eltrop et al., 2007,
S. 165 f., S. 173]. Auch wenn die Ausbringung der Grobasche im Wald ökologische Vorteile
haben kann, indem zu niedrige pH-Werte im Wald angehoben oder das Baumwachstum
gesteigert werden kann, findet die Ausbringung von Grobaschen bislang nicht flächende-
ckend statt, da die Ausbringungslogistik (Verblasegeräte, Helikopter) noch aufwändiger
als die Erntelogistik im Wald ausfällt [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 455 ff.].

Grundsätzlich muss bei der energetischen Biomassenutzung unterschieden werden, ob
biogene Reststoffe verwertet oder eigens für die Strom- und Wärmeerzeugung angebaute
Energiepflanzen zum Einsatz kommen. Biogene Reststoffe haben den Vorteil, dass sie in
der Regel nicht in Konkurrenz zu alternativer Landnutzung stehen, sondern im Idealfall
die energetische Nutzung am Ende einer Nutzungskaskade die einzig verbliebene Nutzung
darstellt [vgl. WBGU, 2008, S. 217]. Biogene Reststoffe können Schlachtabfälle oder
Lebensmittelreste sein, die in Biogasanlagen vergoren werden können, sowie Sägerestholz
aus Sägewerken oder Altholz aus der Bau- und Möbelindustrie, das in Heizkraftwerken
verbrannt werden kann. Der WBGU hält den Einsatz von Energiepflanzen aus heuti-
ger Sicht für eine Brückentechnologie, da die global vorhandenen landwirtschaftlichen
Flächen zukünftig größtenteils für die Ernährung benötigt werden. Dies wird durch eine
steigende Weltbevölkerung, flächenintensive Ernährungsmuster, verstärkte Bodendegra-
dation und Wasserknappheit begründet. Die bei der Stromerzeugung aus Wind-, Wasser-
und Sonnenenergie zukünftig stärker auftretenden Leistungsschwankungen sollen mit
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Bioenergieanlagen auf Basis von biogenen Reststoffen sowie intelligenter Stromnachfrage
(z. B. Elektromobilität) ausgeglichen werden [vgl. WBGU, 2008, S. 223 ff.]. Auch der
Sachverständigenrat für Umweltfragen hält einen Beitrag der Bioenergie zur Stromversor-
gung nur dann für nachhaltig, wenn der Schutz der Biodiversität gewährleistet wird und
wenn Nutzungskonkurrenzen gegenüber der Land- und Forstwirtschaft berücksichtigt
werden. Dies kann durch eine geeignete Standortauswahl sowie dazu ökologisch passenden
Anbaukulturen erreicht werden [vgl. SRU, 2009b, S. 11].

Während für Biokraftstoffe und flüssige Biobrennstoffe in der EU-Richtlinie für Erneu-
erbare Energien Nachhaltigkeitskriterien definiert sind, fehlen diese einheitlichen Kriterien
für feste und gasförmige Biomasse, die im besonderen Maße für die Elektrizitätserzeugung
eingesetzt werden [vgl. Europäisches Parlament und europäischer Rat, 2009, S. 21], [vgl.
dena, 2012b, S. 10 f.].
In den folgenden beiden Unterkapiteln wird auf die CO2-Emissionen biogener Brenn-

stoffe und das nachhaltige Biomassepotenzial näher eingegangen.

2.3.2.1 CO2-Emissionen von biogenen Brennstoffen

Auch wenn bei der Verbrennung von biogenen Brennstoffen nur diejenige Menge an CO2

freigesetzt wird, die die Pflanze während ihres Wachstums der Atmosphäre entnommen
hat, können biogene Brennstoffe in der Regel nicht als komplett CO2-neutral angesehen
werden. So entstehen durch den Anbau, die Ernte, den Transport, mögliche Konversions-
schritte oder die Brennstoffaufbereitung indirekte CO2-Emissionen, die dem Brennstoff
zugerechnet werden müssen [vgl. Müller-Langer et al., 2008, S. 8], [vgl. Rhodes, 2007, S. 5],
(vgl. Kapitel 2.1.1.3). Bei der Umwandlung von Biogas zu Biomethan können darüber
hinaus gewisse Methanemissionen möglich sein („Methanschlupf“), die aufgrund ihrer
erhöhten Klimawirksamkeit im Rahmen einer Treibhausgasbilanz ebenfalls berücksichtigt
werden müssen [vgl. Holzhammer, 2008, S. 22]. Andererseits können durch die Vergärung
von Gülle gegenüber der herkömmlichen Ausbringung unvergorener Gülle erhebliche CO2-
Emissionen eingespart werden, da sie nicht auf dem Feld sondern bei der gleichzeitigen
Erzeugung von Strom und Wärme entstehen [vgl. Scholwin et al., 2006, S. 4].
Bei dieser Bilanzierung von Treibhausgasen (THG), die neben CO2 auch klimarele-

vantes Methan oder Lachgas berücksichtigt, handelt es sich um eine Wirkungskategorie
(„Global Warming Potential“) der Lebensweganalyse bzw. Ökobilanz, die in der ISO
14040 beschrieben wird. Hierbei werden die für die Bereitstellung des Energieträgers
notwendigen Prozesse und Materialien strukturiert erfasst und die dabei entstehenden
Treibhausgasemissionen systematisch ermittelt [vgl. WBGU, 2008, S. 178 f.].

Neben diesen indirekten Treibhausgasemissionen werden ebenfalls direkte und indi-
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rekte Landnutzungsänderungen berücksichtigt (direct Land-Use Change – dLUC bzw.
indirect Land-Use Change – iLUC), sofern es sich bei den biogenen Brennstoffen um
Energiepflanzen handelt, die eigens für die Energieerzeugung angebaut werden. Direkte
Landnutzungsänderungen entstehen dadurch, dass eine vormals als Acker oder Grünland
genutzte Fläche beispielsweise zur Kurzumtriebsplantage (KUP) umgewidmet wird. Da
es sich bei Ackerland in der Regel um eine THG-Quelle und bei Grünland um eine
THG-Senke handelt, ist die Vornutzung der KUP-Fläche bei der Treibhausgasbilanz von
hoher Bedeutung: So betragen die Treibhausgasemissionen durch direkte Landnutzungs-
änderungen für eine KUP auf einer ehemaligen Grünlandfläche +1255 kg/(ha · a) und
auf einer ehemaligen Ackerfläche -1375 kg/(ha · a) [vgl. WBGU, 2008, S. 180]. Indirekte
Landnutzungsänderungen ergeben sich dadurch, dass an anderer Stelle Ersatzflächen für
diejenigen Flächen kultiviert werden, die für den Energiepflanzenanbau benötigt wer-
den. Bevorraten diese Ersatzflächen einen hohen Kohlenstoffgehalt (z. B. Moorflächen),
so werden bei der Kultivierung erhebliche Mengen an Treibhausgasen freigesetzt. Bei
den indirekten Landnutzungsänderungen ergibt sich die Herausforderung der kausalen
Zurechenbarkeit des Energiepflanzenanbaus. Um die Auswirkungen zu quantifizieren,
wird davon ausgegangen, dass 25% bis 50% der durch Energiepflanzen verdrängten
Anbaufläche an anderer Stelle rekultiviert wird (iLUC-Faktor). Die Differenz wird durch
höhere Flächenproduktivität und Aktivierung von brach liegenden Flächen ausgeglichen
[vgl. WBGU, 2008, S. 178 ff.], [vgl. Fritsche und Wiegmann, 2008, S. 6 ff.].
In Abhängigkeit vom Einsatz fossiler Treibstoffe und von der Veränderung der Land-

nutzung können Bioenergieträger somit CO2-negativ, CO2-neutral oder CO2-positiv sein
[vgl. Azar et al., 2006, S. 3]. In Abbildung 2.45 werden die Treibhausgasemissionen bei der
Stromerzeugung aus biogenen Festbrennstoffen dargestellt (Bezugsjahr 2030). Hierbei ist
der Umwandlungsschritt der Stromerzeugung bereits enthalten, eventuelle Koppelproduk-
te (z. B. Wärme im KWK-Prozess) werden mittels einer heizwertbezogenen Aufteilung
zwischen Haupt- und Nebenprodukten alloziert [vgl. Fritsche und Wiegmann, 2008, S. 9].
Als Referenz werden die spezifischen CO2-Emissionen des Strommix in Deutschland im
Jahr 2005 dargestellt (650 g/kWh). Die stromspezifischen, indirekten CO2-Emissionen
(„0LUC“), die durch die Brennstoffbereitstellung entstehen, liegen in einem Bereich von
34 g/kWh bis 157 g/kWh. Die direkten Landnutzungsänderungen („dLUC“) kommen bei
Waldrestholz nicht zum Tragen und sind für Energiepflanzen auf Ackerflächen positiv und
auf Grünland (Wiese) negativ. Den entscheidenden Einfluss auf die Treibhausgasbilanz
hat die indirekte Landnutzungsänderung beim Anbau der Energiepflanzen: Während
bei einem iLUC-Faktor von 25% die Treibhausgasemissionen jeweils noch unter dem
Referenzwert für den deutschen Strommix liegen, führt ein iLUC-Faktor von 50% in fast
allen Fällen zu höheren Treibhausgasemissionen.
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Abbildung 2.45: Treibhausgasbilanz der Stromerzeugung aus biogenen Festbrennstoffen,
eigene Darstellung mit Daten aus Fritsche und Wiegmann [2008, S. 29]

Die stromspezifischen, indirekten Treibhausgasemissionen zur Aufbereitung von gas-
förmigen Brennstoffen liegen mit 81 g/kWh bis 253 g/kWh etwas höher im Vergleich
zu den Festbrennstoffen (vgl. Abbildung 2.46). Die positiven Effekte durch die direkte
Landnutzungsänderung für den Anbau von Energiepflanzen auf Ackerflächen sind hier
nicht enthalten, da der Maisanbau auf Ackerflächen im Unterschied zur Anlage einer
KUP keine zusätzliche Kohlenstoffeinlagerung in den Boden bewirkt. Für die Variante
Biomethan-GuD-HKW ist als Bezugsjahr nur das Jahr 2030 angegeben, während für an-
dere Technologien die Jahre 2005 und 2030 bzw. nur das Jahr 2005 dargestellt werden. Bei
den Technologien mit beiden Angaben ist eine Technologieentwicklung zwischen 2005 und
2030 festzustellen, die zu einem Rückgang der spezifischen THG-Emissionen um 23% bis
28% führt. Die indirekten Landnutzungsänderungen führen bei einem iLUC-Faktor von
50% bei allen Varianten mit iLUC auf Basis des Jahres 2005 zu höheren THG-Emissionen
als der Referenzwert für den deutschen Strommix, während die Varianten mit iLUC auf
Basis des Jahres 2030 darunter liegen. Hierbei muss jedoch bedacht werden, dass die
spezifischen THG-Emissionen des deutschen Strommix bis 2030 ebenfalls zurückgehen
werden. Bei einem Rückgang von 25% läge dieser bei 488 g/kWh, was wiederum niedriger
als alle 2030-Varianten unter Berücksichtigung eines iLUC-Faktors von 50% wäre.
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Abbildung 2.46: Treibhausgasbilanz der Stromerzeugung aus biogenen Gasbrennstoffen,
eigene Darstellung mit Daten aus Fritsche und Wiegmann [2008, S. 25]

2.3.2.2 Nachhaltiges Biomassepotenzial

In der Literatur werden verschiedene Potenzialbegriffe unterschieden. Das theoretische
Potenzial umfasst das maximal physikalisch nutzbare Energieangebot, das in der Realität
aufgrund technischer, ökonomischer und ökologischer Einschränkungen nur zu einem
geringen Anteil genutzt werden kann. Innerhalb des technischen Potenzials werden techni-
sche Einschränkungen berücksichtigt (z. B. Wirkungsgrade oder Anlagenverfügbarkeiten).
Hierbei können auch teilweise strukturelle, ökologische oder rechtliche Restriktionen
berücksichtigt werden, so dass in Abhängigkeit der Randbedingungen die Höhe des
technischen Potenzials stark variieren kann. Eine weitere Reduktion ergibt sich durch
Berücksichtigung wirtschaftlicher Konkurrenzfähigkeit, so dass sich nur das wirtschaftliche
Potenzial ökonomisch sinnvoll im Vergleich zu Substitutionsprodukten aktivieren lässt.
Als vierte Stufe wird in der Literatur teilweise vom erschließbaren Potenzial gesprochen,
da durch Trägheit der Marktakteure oder Marktintransparenzen nicht unmittelbar das
vollständige wirtschaftliche Potenzial mobilisiert werden kann [vgl. Eltrop et al., 2007,
S. 23 f.]. An anderer Stelle wird vom nachhaltigen Potenzial gesprochen, indem ökologische
und sozioökonomische Begrenzungen berücksichtigt werden [vgl. WBGU, 2008, S. 102].

Die Abschätzung der Größe der einzelnen Potenzialarten kann auf regionaler, nationaler
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oder globaler Ebene durchgeführt werden. Abbildung 2.47 stellt technische, wirtschaftli-
che und nachhaltige Bioenergiepotenziale aus verschiedenen Studien auf globaler Ebene
dar. Hierbei handelt es sich um Potenziale, die sich im Wesentlichen auf das Jahr 2050
beziehen. Es werden für jede Studie jeweils die minimalen und die maximalen Grenzen
dargestellt, in zwei Studien stimmt die Summe der Einzelpotenziale nicht mit dem Ge-
samtpotenzial überein. Besonders im Bereich des Energiepflanzenanbaus auf Ackerflächen
sind erhebliche Unterschiede zu erkennen, die zu globalen Bioenergiepotenzialen von bis
zu 1442EJ/a führen. Studien, die lediglich den Energiepflanzenanbau auf brach liegenden
bzw. degradierten Flächen sowie Reststoffe berücksichtigen, kommen auf deutlich gerin-
gere Bioenergiepotenziale von etwa 100EJ/a. Dies korreliert mit den Berechnungen des
WBGU, der den Anbau von Energiepflanzen auf landwirtschaftlichen Flächen aufgrund
Ressourcenknappheit für eine Brückentechnologie hält (vgl. Kapitel 2.3.2).
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Abbildung 2.47: Globale Bioenergiepotenziale aus verschiedenen Studien, eigene Darstel-
lung mit Daten aus WBGU [2008, S. 105]

Abbildung 2.48 stellt die nationalen Bioenergiepotenziale in der Europäischen Union
dar. Hierbei werden für die Kategorien Reststoffe, Waldrestholz und Energiepflanzen
jeweils zwei Potenziale aus zwei verschiedenen Quellen angeführt. Als Bezugsjahr wird
jeweils das Jahr 2010 gewählt, wobei in beiden Studien eine verstärkte Umweltorientie-
rung bei der Landschaftsnutzung unterstellt wird [vgl. Wiesenthal et al., 2006, S. 52],
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[vgl. Thrän et al., 2005, S. 168]. Für die meisten Staaten liegen die beiden Bioenergiepo-
tenziale relativ nah beisammen – die größten Unterschiede ergeben sich erneut durch
unterschiedliche Annahmen beim Energiepflanzenanbau. Das jährliche Bioenergiepo-
tenzial für alle 26 hier dargestellten Staaten liegt bei 7,9EJ/a bis 10,3EJ/a. Die vier
Flächenstaaten Frankreich, Deutschland, Polen und Spanien steuern bereits einen Anteil
von ca. 50% bei. Während in Thrän et al. [vgl. 2005, S. 168] die Anteile für Reststoffe,
Waldrestholz und Energiepflanzen mit ca. 3,5EJ/a jeweils ca. ein Drittel ausmachen,
machen die Reststoffe in Wiesenthal et al. [vgl. 2006, S. 52] mit ca. 4,0EJ/a bereits
mehr als 50% aus. Die gleichen Verhältnismäßigkeiten zeigen sich auch am Beispiel
Deutschlands, wo das Bioenergiepotenzial in Summe ca. 1,1 EJ/a bis 1,5 EJ/a beträgt.
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Abbildung 2.48: Bioenergiepotenzial in der EU, eigene Darstellung mit Daten aus Wie-
senthal et al. [2006, S. 52] (1), Thrän et al. [2005, S. 168] (2)

In Abbildung 2.49 werden die genannten Bioenergiepotenziale in Deutschland anhand
einer weiteren Studie näher aufgegliedert. Hierbei ist ein Schwerpunkt im Bereich der
Festbrennstoffe zu erkennen, die ca. 60% des Gesamtpotenzials ausmachen. Als Biogas-
substrate werden vor allem Rückstände aus der Landwirtschaft, aus Siedlungen und der
Industrie berücksichtigt, die jedoch lediglich ca. 12% bis 14% ausmachen. Innerhalb des
Bereiches der Energiepflanzen werden sowohl Festbrennstoffe, Biogassubstrate als auch
Pflanzenölsubstrate bereitgestellt [vgl. Kaltschmitt et al., 2003, S. 36 f.]. An anderer Stelle
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wird das Potenzial für Biogas deutlich höher eingeschätzt: Nach Nordmeyer [vgl. 2008,
S. 184] wird das Biogaspotenzial im Jahr 2030 bei 23Mrd.m3/a bis 24Mrd.m3/a liegen,
was bei einem Brennwert von 6,5 kWh/m3 ca. 550PJ/a entspricht.
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Daten aus Kaltschmitt et al. [2003, S. 37]

2.3.3 Kraft-Wärme-Kopplung

In der Nachhaltigkeitsstrategie der Bundesregierung wird der sparsame Umgang mit
Ressourcen als wesentliche Voraussetzung für die Handlungsspielräume zukünftiger Gene-
rationen angesehen [vgl. Bundesregierung, 2002, S. 9]. Bei der gekoppelten Erzeugung
von Strom und Wärme wird der eingesetzte Brennstoff gegenüber der getrennten Strom-
und Wärmeerzeugung besser ausgenutzt. Diese stärkere Brennstoffausnutzung führt zu
geringeren spezifischen CO2-Emissionen der beiden Koppelprodukte Strom und Wärme.
Auf diese beiden Aspekte wird in den folgenden Unterkapiteln näher eingegangen.

Darüber hinaus hat die gekoppelte Strom- und Wärmeerzeugung in zentralen Ein-
heiten den Vorteil, dass die Emission von Luftschadstoffen gegenüber der dezentralen
Wärmeerzeugung durch gesetzliche Vorgaben deutlich gesenkt wird. Die durch die fluktu-
ierende Einspeisung erneuerbarer Energieträger zukünftig wichtiger werdende flexible
Stromerzeugung (vgl. Kapitel 2.2.2.3) ist bei ausreichenden Kurzzeit-Wärmespeicher-
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kapazitäten ebenfalls möglich. Auch der Sachverständigenrat für Umweltfragen hat in
seinem Umweltgutachten des Jahres 2002 die Kraft-Wärme-Kopplung „als besonders
effiziente Technik der Energieerzeugung“ und als „unentbehrliches Element der nationalen
Klimaschutzpolitik“ anerkannt [SRU, 2002, S. 37].
Im Folgenden wird auf die Brennstoffausnutzung und die Allokation der spezifischen

CO2-Emissionen auf die zwei Produkte Strom und Wärme näher eingegangen.

2.3.3.1 Brennstoffausnutzung

Die in einem Brennstoff enthaltene Energie kann unterschieden werden in Anergie
und Exergie. Diese Unterscheidung basiert auf dem 2. Hauptsatz der Thermodynamik:
Hiernach kann nicht jede Energieform vollständig in eine beliebige andere Energieform
umgewandelt werden, da solche Energiewandlungsprozesse ausgeschlossen sind, bei denen
Entropie vernichtet werden müsste. Die Entropie eines Systems stellt eine Zustandsgröße
dar, die bei allen irreversiblen Prozessen erzeugt wird und nicht vernichtet werden kann.
Während Entropie mit einem Wärmestrom transportiert werden kann, wird mechanische
bzw. elektrische Leistung nie von einem Entropiestrom begleitet. Somit ist es nicht
möglich, Wärmeenergie vollständig in mechanische oder elektrische Energie umzuwandeln,
da hierbei Entropie vernichtet werden müsste. Mechanische und elektrische Energie
können hingegen in reversibel arbeitenden Generatoren bzw. Elektromotoren vollständig
ineinander umgewandelt werden. Diese Energieformen werden als Exergie bezeichnet.
Exergie kann durch irreversible Prozesse auch in beschränkt umwandelbare Energieformen,
wie z. B. Wärme, umgewandelt werden. Als beschränkt umwandelbare Energieform verfügt
Wärme ebenfalls über einen unbeschränkt umwandelbaren Anteil (Exergie der Wärme)
und über einen nicht in Exergie umwandelbaren Teil, die als Anergie bezeichnet wird.
Der Anteil der Exergie einer Energieform, der maximal in Arbeit umgewandelt werden
kann, hängt vom Zustand des Energieträgers und der Umgebung ab [vgl. Baehr und
Kabelac, 2006, S. 150 ff., S. 98 ff.].
In Abbildung 2.50 wird für die getrennte und die gekoppelte Strom- und Wärmeer-

zeugung der Energie- und Exergiefluss dargestellt. Bei der Kraft-Wärme-Kopplung wird
der Brennstoff und vor allem die darin enthaltene Exergie deutlich effizienter genutzt, da
nur einmal ein hoch irreversibler Verbrennungsprozess stattfindet, in dem Brennstoff in
Wärme gewandelt wird. Der überwiegende Teil der Exergie wird dabei für die Stromerzeu-
gung eingesetzt, nur ein geringerer Exergieteil ist Bestandteil der erzeugten Wärme. Die
Exergie kann nicht vollständig dem Strom zugeordnet werden, da die Wärmeerzeugung
auf einem Temperaturniveau erfolgt (80 °C bis 120 °C), das eine weitere Stromerzeu-
gung auf einem technisch möglichen, niedrigeren Temperaturniveau (30 °C bis 40 °C)
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unterbindet. Bei der reinen Stromerzeugung wird zwar der Exergiegehalt vollständig der
Stromproduktion zugeführt, doch entstehen große Verluste bei der Nicht-Nutzung der
Kondensationswärmeenergie des entspannten Wasserdampfes (vgl. Kapitel 2.1.2.2). Die
reine Wärmeerzeugung verfügt zwar auch in dezentralen Kleinanlagen über einen hohen
Brennstoffausnutzungsgrad, doch wird die hochwertige Exergie, die für die Erzeugung von
mechanischer oder elektrischer Arbeit geeignet wäre, lediglich in Wärme umgewandelt.
Neben der schlechteren Exergienutzung führt die getrennte Strom- und Wärmeerzeugung
zu einem erhöhten Brennstoffeinsatz von ca. 35%. Dieser Wert muss jedoch noch gering-
fügig reduziert werden, da die Wärme zu den Verbrauchern transportiert werden muss,
wodurch elektrischer Pumpaufwand und thermische Verluste im Netz entstehen.

6      2  Systemübersicht und Vorteile der KWK 

dass die bei der Stromerzeugung entstehende Umwandlungsabwärme auf 

einem genügend hohen Nutztemperaturniveau ausgekoppelt wird.  

Bei optimaler Konzeption und optimalem Betrieb einer KWK-Anlage 

lässt sich bis zu einem Drittel der Primärenergie einsparen, die für die ge-

trennte Erzeugung der elektrischen und der thermischen Nutzenergie auf-

zuwenden wäre. Bei der gekoppelten Erzeugung nach Abb. 2.0-2 werden 

statt  (60,5 + 75) % nur noch 100% Brennstoff zur Deckung des Bedarfs 

von 54 % Wärme und 27 % Strom eingesetzt. 
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Abb. 2.0-2: Energie-/Exergiefluss für getrennte und gekoppelte Strom- und Wär-

meerzeugung (Dampf mit 200 °C) 

Definition:

Kraft-Wärme-Kopplung (KWK) ist die gleichzeitige Gewinnung 

von mechanischer und thermischer Nutzenergie aus anderen Ener-

gieformen mittels eines thermodynamischen Prozesses in einer 

technischen Anlage. 

Abbildung 2.50: Energie- und Exergiefluss für getrennte und gekoppelte Strom- und
Wärmeerzeugung [Schmitz und Schaumann, 2005, S. 5]

2.3.3.2 Allokation der spezifischen CO2-Emissionen

Durch die gekoppelte Erzeugung von Strom und Wärme können die spezifischen CO2-
Emissionen der beiden Koppelprodukte gegenüber der getrennten Erzeugung von Strom
und Wärme reduziert werden. Hierbei müssen die CO2-Emissionen des Gesamtprozesses
auf die beiden Koppelprodukte aufgeteilt bzw. alloziert werden. In der Literatur gibt es
für diese Aufteilung unterschiedliche Ansätze: Man unterschiedet die monetäre, exerge-
tische und energetische Allokation. Bei der monetären Allokation wird die Aufteilung
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entsprechend der Erlösstruktur des Fernwärme- und Stromverkaufs vorgenommen, was
lediglich für einzelbetriebliche Entscheidungen sinnvoll ist [vgl. Beer et al., 2007, S. 14 f.].
Auf die beiden anderen Varianten wird im Folgenden näher eingegangen.

Im Rahmen der exergetischen Allokation wird der Exergiegehalt der beiden KWK-
Produkte berücksichtigt. Während elektrische Energie einen Exergiefaktor von 1 aufweist
(100% der Energie kann in Arbeit umgewandelt werden), fällt dieser für Fernwärme
deutlich niedriger aus: Wärme auf einem Temperaturniveau von 90 °C bis 140 °C hat
einen Exergiefaktor von ca. 0,17 bis 0,30 [vgl. Duscha et al., 2009, S. 26]. Die Berechnung
des Brennstoffanteils für die Strom- und Wärmeerzeugung (αBr,el bzw. αBr,th) wird
nach Formel 2.9 und Formel 2.10 durchgeführt. Hierbei ist Wel die erzeugte elektrische
Energie (gleichzeitig Exergiemenge) in MWh und EQ die Exergie der Wärme in MWh,
die sich nach Formel 2.11 berechnet. Q ist dabei die Wärme in MWh, TU die absolute
Umgebungstemperatur in K und THN die absolute, thermodynamische Mitteltemperatur
des Heiznetzes in K, die sich nach Formel 2.12 ergibt. tV ist die mittlere Vorlauftemperatur
in °C und tR die mittlere Rücklauftemperatur in °C. TV und TR sind analog die absolute,
mittlere Vor- und Rücklauftemperatur in K [vgl. Robbi und Dittmann, 2008, S. 12].

αBr,el(ex) = Wel
Wel + EQ

(2.9)

αBr,th(ex) = EQ
Wel + EQ

(2.10)

EQ =
(

1 − TU
THN

)
·Q (2.11)

THN = tV − tR

lnTV
TR

(2.12)

Im Bereich der energetischen Allokation existieren verschiedene Varianten, die im
Wesentlichen auf den elektrischen und thermischen Wirkungsgrad aufbauen. Bei drei
Varianten wird ebenfalls zunächst der eingesetzte Brennstoff in einen Anteil für die
Strom- und für die Wärmeerzeugung (αBr,el bzw. αBr,th) aufgeteilt. Die IEA-Methode
nimmt diese Aufteilung nach Formel 2.13 und Formel 2.14 vor. Hierbei steigt der
Brennstoffanteil für die Stromerzeugung mit steigendem elektrischen Wirkungsgrad
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(ηel) [vgl. Mauch et al., 2010, S. 12].

αBr,el(IEA) = ηel
ηel + ηth

(2.13)

αBr,th(IEA) = ηth
ηel + ηth

(2.14)

Die Wirkungsgradmethode (vgl. Formel 2.15 und Formel 2.16) kehrt diesen Mecha-
nismus um, indem der Brennstoffanteil für den Strom mit steigendem thermischen
Wirkungsgrad (ηth) zunimmt [vgl. Mauch et al., 2010, S. 12].

αBr,el(WG) = ηth
ηel + ηth

(2.15)

αBr,th(WG) = ηel
ηel + ηth

(2.16)

Einen anderen Ansatz zur Aufteilung des eingesetzten Brennstoffs auf die Produkte
Strom und Wärme wählt die Finnische Methode (vgl. Formel 2.17 und Formel 2.18).
Hierbei werden die elektrischen und thermischen Wirkungsgrade mit definierten Re-
ferenzwirkungsgraden (ηel,Ref und ηth,Ref) ins Verhältnis gesetzt. Zusätzlich wird nach
Formel 2.19 eine Primärenergieeinsparung (∆PEE) des untersuchten Systems gegenüber
dem Referenzsystem berechnet.

αBr,el(Fin) = (1 − ∆PEE) · ηel
ηel,Ref

(2.17)

αBr,th(Fin) = (1 − ∆PEE) · ηth
ηth,Ref

(2.18)

∆PEE = 1 − 1
ηel

ηel,Ref
+ ηth

ηth,Ref

(2.19)

Für die exergetische Allokation und die drei vorgestellten Methoden der energetischen
Allokation werden anschließend nach Formel 2.20 und Formel 2.21 die direkten CO2-
Emissionen für den erzeugten Strom (mCO2,el,dir in t) und für die erzeugte Wärme
(mCO2,th,dir in t) berechnet. Hierbei sind µCO2,Br,dir der heizwertspezifische, direkte CO2-
Emissionsfaktor des Brennstoffs in t/GJ und EBr die eingesetzte Brennstoffenergie in
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GJ.

mCO2,el,dir = µCO2,Br,dir · αBr,el · EBr (2.20)

mCO2,th,dir = µCO2,Br,dir · αBr,th · EBr (2.21)

Die CO2-Emissionsfaktoren in Bezug auf den erzeugten Strom (µCO2,el,dir,KWK) und
auf die erzeugte Wärme (µCO2,th,dir,KWK) ergeben sich nach Formel 2.22 und Formel 2.23
durch Division mit der erzeugten elektrischen Energie bzw. Wärme (Wel bzw. Q).

µCO2,el,dir,KWK = mCO2,el,dir
Wel

(2.22)

µCO2,th,dir,KWK = mCO2,th,dir
Q

(2.23)

Die zwei weiteren Allokationsmethoden arbeiten nach dem Gutschriftsverfahren für die
erzeugte Wärme bzw. den erzeugten Strom. Bei der Wärmegutschriftmethode wird der
eingesetzte Brennstoff zunächst zu 100% dem erzeugten Strom zugeschlagen. Nach For-
mel 2.24 werden bei der Berechnung der absoluten CO2-Emissionen die CO2-Emissionen
der Wärmeerzeugung (mCO2,th,dir) subtrahiert. Diese ergeben sich auf Basis der spezifi-
schen CO2-Emissionen eines Referenzsystems zur Wärmeerzeugung (µCO2,th,Mix) und des
thermischen Wirkungsgrads (vgl. Formel 2.25). Die Stromgutschriftmethode geht nach
dem gleichen, jedoch umgekehrten Prinzip vor. Bei der Stromgutschriftmethode wird ein
geeignetes Referenzsystem zur Stromerzeugung definiert (µCO2,el,Mix). Hierfür kann bei-
spielsweise der Strommix Deutschlands zugrunde gelegt werden. Alternativ kann anhand
einer Kraftwerkseinsatzplanung auf Stundenbasis untersucht werden, welche Kraftwerke
durch die KWK-Stromerzeugung verdrängt werden (Verdrängungsmixmethode) [vgl.
Mauch et al., 2010, S. 12 ff.]. Die Errechnung der spezifischen CO2-Emissionen erfolgt
wiederum nach Formel 2.22 und Formel 2.23.

mCO2,el,dir = µCO2,Br,dir · EBr −mCO2,th,dir (2.24)

mCO2,th,dir = µCO2,th,Mix · EBr · ηth (2.25)
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Um die Auswirkungen der einzelnen Allokationsmethoden zu verdeutlichen, werden
anhand der in Tabelle 2.6 dargestellten Ausgangsdaten die spezifischen CO2-Emissionsfak-
toren der Strom- und Wärmeerzeugung berechnet. Hierbei handelt es sich als Beispiel um
einen Erdgas-KWK-Prozess – für die exergetische Allokationsmethode werden ebenfalls
Annahmen zum Fernwärme- und Umgebungstemperaturniveau getroffen. Abbildung 2.51
stellt die Ergebnisse für die unterschiedlichen Allokationsmethoden dar. Hierbei sind
als Extremlösung in den äußeren Balken jeweils 100% der CO2-Emissionen dem Strom
bzw. der Wärme zugeschlagen worden. Alle weiteren Allokationsmethoden teilen die
CO2-Emissionen zwischen den beiden Produkten auf.

Auch wenn keine Methode unter thermodynamischen, wirtschaftlichen und ökologischen
Gesichtspunkten eindeutig zu bevorzugen ist, sondern je nach Anwendungsfall besser oder
schlechter geeignet ist [vgl. Mauch et al., 2010, S. 14], werden in Fritsche und Rausch [vgl.
2007, S. 7 ff.] einige Vor- und Nachteile der einzelnen Allokationsmethoden diskutiert. Bei
der Stromgutschriftmethode können bei Verwendung des Verdrängungsmixes negative
CO2-Emissionen für die erzeugte Wärme auftreten (vgl. Abbildung 2.51). Auf der anderen
Seite weist der produzierte Strom in der Wärmegutschriftmethode genau dann einen
geringen Wert auf, wenn der elektrische Wirkungsgrad möglichst niedrig ist. Ein ähnli-
ches Problem ergibt sich bei der IEA-Methode, da auch hier bei geringem elektrischen
Wirkungsgrad ein Großteil der CO2-Emissionen der erzeugten Wärme zugeteilt wird.

Im Rahmen der Analyse der Nachhaltigkeit (Kapitel 5) wird mit der finnischen Methode
bilanziert, da diese eine verursachungsgemäße Zuordnung vornimmt und auch im Rahmen
der KWK-Richtlinie der Europäischen Union zum Einsatz kommt [vgl. Europäisches
Parlament und europäischer Rat, 2004, S. 10].

2.3.4 CO2-Sequestrierung

Eine erste Analyse der Nachhaltigkeit aller drei Prozessschritte der CO2-Sequestrierung
ist in Katz [vgl. 2010, S. 170] durchgeführt worden. Hierbei ist mit Hilfe von insgesamt
elf Indikatoren, die die ökonomische, ökologische und soziale Nachhaltigkeit darstellen,
auf Basis eines Sach- und Wertmodells ermittelt worden, dass das Szenario mit CCS als
nachhaltiger zu bewerten ist als das Szenario ohne CCS. Im Bereich der ökologischen
Indikatoren spricht jedoch nur der Indikator der Emission klimarelevanter Gase für CCS,
während die übrigen Indikatoren eine geringere Nachhaltigkeit bei der CCS-Einführung
erwarten lassen (sonstige Emissionen, Flächen-/Wasserinanspruchnahme, kumulierter
Energieaufwand).

In einem Bericht des Ausschusses für Bildung, Forschung und Technikfolgenabschätzung
des deutschen Bundestages wird CCS als eine nicht nachhaltige Übergangslösung für
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Tabelle 2.6: Verwendete Wirkungsgrade und CO2-Emissionsfaktoren für CO2-Allokations-
verfahren

Größe Zeichen Einheit Wert Quelle

Elektrischer
Wirkungsgrad

ηel % 30 Mauch et al. [2010,
S. 13]

Thermischer
Wirkungsgrad

ηth % 50 Mauch et al. [2010,
S. 13]

Elektrischer
Referenzwirkungsgrad

ηel,Ref % 52,5 Europäische Kom-
mission [2006,
S. 3]

Thermischer
Referenzwirkungsgrad

ηth,Ref % 90 Europäische Kom-
mission [2006,
S. 4]

Mittlere
Vorlauftemperatur

tV °C 120 eigene Festlegung

Mittlere
Rücklauftemperatur

tR °C 60 eigene Festlegung

Mittlere
Umgebungstemperatur

tU °C 10 eigene Festlegung

CO2-Emissionsfaktor
Erdgas

µCO2,Br,dir,Gas kg/MJ 0,056 DEHSt [2007, S. 1]

CO2-Emissionsfaktor
Strommix

µCO2,el,Mix g/kWh 563 UBA [2011a, S. 1]

CO2-Emissionsfaktor
Verdrängungs-Strommix
(2005)

µCO2,el,V-Mix g/kWh 821 Mauch et al. [2010,
S. 14]

CO2-Emissionsfaktor
Wärmemix

µCO2,th,Mix g/kWh 270 Erdmann und
Dittmar [2010,
S. 51]
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Abbildung 2.51: Spezifische CO2-Emissionsfaktoren der Strom- und Wärmeerzeugung
für unterschiedliche Allokationsmethoden, eigene Berechnung mit Daten
aus Tabelle 2.6

die Erreichung der Klimaschutzziele eingeschätzt. Es werden sieben Thesen für CCS
festgehalten (z. B. keine CO2-Speicherung im Ozean, Entwicklung eines internationalen
Rechtsrahmens etc.), von denen eine These eine klare Forderung enthält: Die jährlichen
Leckageraten der CO2-Speicher dürfen 0,01% nicht überschreiten [vgl. Bundestag, 2008b,
S. 40].
In Blohm et al. [vgl. 2006, S. 93 ff.] werden aus den 14 Nachhaltigkeitsleitsätzen der

Enquete-Kommission „Schutz des Menschen und der Umwelt“ (vgl. Kapitel 2.3) sieben
Leitsätze als relevant für CCS eingeschätzt. Auf Basis dieser sieben Leitsätze werden die
folgenden CCS-spezifischen Anforderungen abgeleitet:

• CCS kann aufgrund der Endlichkeit fossiler Rohstoffe und der Begrenztheit geeig-
neter Speicherkapazitäten allenfalls eine Übergangstechnologie sein.

• Für jede CO2-Lagerstätte müssen Nutzungskonkurrenzen und negative Umweltfol-
gen ausgeschlossen werden.

• Investitionen in CCS sollten nur dann vorgenommen werden, wenn ausreichend
große CO2-Lagerstätten zur Verfügung stehen.

• Leckageraten der CO2-Speicher müssen so niedrig sein, dass der Klimawandel
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zukünftig nicht weiter begünstigt wird.
• Alle Elemente der CCS-Prozesskette dürfen keine Risiken oder Gefahren für die

menschliche Gesundheit verursachen.
• CCS muss kosteneffizient sein und sich anhand der CO2-Vermeidungskosten gegen

Alternativen durchsetzen.
• Verantwortlichkeiten und Haftungsfragen für CCS müssen national und international

geregelt sein (Vorsorgeprinzip und Verursacherprinzip).
• Internationale Mindeststandards für die Bewertung und Überwachung von CO2-

Speichern müssen definiert sein.

Aus politischer Sicht wird die Nachhaltigkeit von CCS derzeitig unterschiedlich bewertet:
Während die Ethik-Kommission „Sichere Energieversorgung“ die Lagerung von CO2 in
tiefen Lagerstätten langfristig für eine „Sackgasse“ hält [Töpfer et al., 2011, S. 47], bekennt
sich der Nachhaltigkeitsrat klar zu CCS und fordert die Politik auf, den Rechtsrahmen
für die CO2-Speicherung zu definieren [vgl. Rat für Nachhaltige Entwicklung, 2008, S. 8].
Im Folgenden werden für die drei Prozessschritte CO2-Abscheidung, CO2-Transport

und CO2-Speicherung die Grundlagen für die Analyse der Nachhaltigkeit dargelegt.
Hierbei liegt der Schwerpunkt auf dem Prozessschritt der CO2-Speicherung.

2.3.4.1 CO2-Abscheidung

Durch die Integration einer CO2-Abscheidung wird der elektrische (und thermische)
Wirkungsgrad eines (Heiz-)Kraftwerks reduziert (vgl. Kapitel 2.1.3.1.4). Mit dieser Wir-
kungsgradreduktion steigen der spezifische Brennstoffbedarf und in der Folge auch die
spezifischen CO2-Emissionen zunächst an. Durch die CO2-Abscheidung werden die CO2-
Emissionen wiederum reduziert. Es muss somit zwischen den vermiedenen und den
abgeschiedenen CO2-Emissionen unterschieden werden. Abbildung 2.52 macht diesen Zu-
sammenhang am Beispiel eines Steinkohlekraftwerks deutlich (elektrischer Wirkungsgrad
ohne CCS 49%, elektrischer Wirkungsgrad mit CCS 40%, CO2-Abscheidegrad 88% [vgl.
Fischedick et al., 2007, S. 111]). CC steht für Carbon Capture, ohne die Prozessschritte
CO2-Transport und CO2-Speicherung. Hierbei werden zusätzlich die indirekten CO2-
Emissionen berücksichtigt, die beim Abbau, Transport und Aufbereiten der Steinkohle
anfallen, so dass die stromspezifischen CO2-Emissionen ohne CCS bei 710 g/kWh liegen.
Durch die CO2-Abscheidung steigen die stromspezifischen CO2-Emissionen zunächst
um 164 g/kWh auf 874 g/kWh an (vgl. „mit CC“). Von den direkten CO2-Emissionen
(832 g/kWh) werden 88% abgeschieden. Hinzu kommen die CO2-Emissionen für den CO2-
Transport und die CO2-Speicherung (16 g/kWh, vgl. „mit CCS“). Durch die vermiedenen
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CO2-Emissionen in Höhe von 552 g/kWh ergibt sich eine CO2-Vermeidungsrate von 77%.
Mit 732 g/kWh muss jedoch deutlich mehr CO2 abgeschieden und eingelagert werden.
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Abbildung 2.52: Abgeschiedene und vermiedene CO2-Emissionen am Beispiel eines Stein-
kohlekraftwerks, eigene Darstellung auf Basis von Fischedick et al. [2007,
S. 111]

In IEA/OECD [vgl. 2004, S. 65] wird dargelegt, dass eine CO2-Abscheidung vor al-
lem in Kraftwerken mit einem hohen Ausgangswirkungsgrad sinnvoll ist. Würde das in
Abbildung 2.52 verwendete Kraftwerk über einen geringeren elektrischen Wirkungsgrad
verfügen, so wären die stromspezifischen CO2-Emissionen ohne CCS bereits deutlich
höher (z. B. bei 35% Wirkungsgrad: 946 g/kWh). Die durch die CO2-Abscheidung indu-
zierte Erhöhung der stromspezifischen CO2-Emissionen würde ebenfalls deutlich stärker
ausfallen, so dass auch deutlich mehr CO2 abgeschieden werden muss (überschlägig ca.
1025 g/kWh bei Rest-CO2-Emissionen von ca. 200 g/kWh).

2.3.4.2 CO2-Transport

Vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit interessiert im Bereich des CO2-Transports
neben dem energetischen Aufwand, auf den im Kapitel 2.1.3.2 näher eingegangen wird,
vor allem die Transportsicherheit. Für die weltweit insgesamt 5600 km betriebenen CO2-
Pipelines lässt sich festhalten, dass die Schadenshäufigkeit sehr gering ist und unter dem
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Niveau für Erdgaspipelines liegt. Bislang ist noch kein Zwischenfall aufgetreten, bei dem
Menschen zu Schaden gekommen sind [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 82]. Für Onshore-
CO2-Pipelines in den USA wird eine jährliche Unfallrate von 0,032Unfällen je 100 km
berichtet, was für eine 500 km lange Pipeline ein Unfallintervall von durchschnittlich sechs
Jahren bedeuten würde [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 69]. Grundsätzlich kann davon
ausgegangen werden, dass gesteigerte Sicherheitsanforderungen berücksichtigt werden
müssen, wenn in Zukunft Pipelines in Regionen mit einer höheren Bevölkerungsdichte
errichtet werden sollen [vgl. Metz et al., 2005, S. 181].

Für den CO2-Schiffstransport liegen keine vergleichbaren Untersuchungen vor. In Fische-
dick et al. [vgl. 2007, S. 70] wird lediglich darauf hingewiesen, dass durch eine zusätzliche
Belastung der Schifffahrtsstraßen grundsätzlich eine erhöhte Gefahr von Schiffskollisionen
entstehen kann. Da der CO2-Schiffstransport üblicherweise bei Temperaturen unterhalb
der Umgebungstemperatur durchgeführt wird (vgl. Kapitel 2.1.3.2.3), entsteht während
des Transports durch äußere Wärmezufuhr gasförmiges CO2. Um eine durch das höhere
spezifische Volumen verursachte Druckerhöhung im Tank zu vermeiden, muss deswegen
entweder CO2 kontrolliert abgelassen oder nachgekühlt werden [vgl. Fischedick et al.,
2007, S. 70]. Beide Maßnahmen verschlechtern jedoch die CO2-Bilanz. Inklusive der CO2-
Emissionen durch die Verbrennungsmotoren der Schiffe kann mit einem CO2-Verlust von
3%/1000 km bis 4%/1000 km gerechnet werden [vgl. Metz et al., 2005, S. 186].

2.3.4.3 CO2-Speicherung

Bei der CO2-Speicherung wird im Folgenden auf die CO2-Speicherkapazitäten, mögliche
CO2-Leckageraten und die Konkurrenzsituation um die vorhandenen CO2-Speicher näher
eingegangen.

2.3.4.3.1 CO2-Speicherkapazitäten In Kapitel 2.1.3.3.1 sind für die relevanten CO2-
Speicheroptionen (saline Aquifere, leere Erdöl- und Erdgasfelder sowie nicht abbaubare
Kohlelagerstätten) die technischen Grundlagen dargelegt worden. Im Folgenden werden
die globalen, europäischen und deutschen CO2-Speicherkapazitäten in diesen Lagerstätten
dargestellt. Diese Kapazitäten können durch zukünftig auftretende Nutzungskonkurrenzen
reduziert werden (vgl. Kapitel 2.3.4.3.3). Die einzelnen CO2-Lagerstätten sollten jeweils
über eine Mindestgröße von 100Mt verfügen, damit sich die notwendigen Infrastruktur-
aufwendungen amortisieren können [vgl. Viebahn et al., 2009, S. 40].
Für leere Erdöl- und Erdgasfelder können die Kapazitäten aufgrund ihrer wirtschaft-

lichen Nutzung relativ genau bestimmt werden. Die Tatsache, dass in diesen Feldern
Kohlenwasserstoffe über Millionen von Jahren gelagert haben, macht sie zu einer aus-
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sichtsreichen CO2-Speicheroption [vgl. Radgen et al., 2006, S. 103]. Darüber hinaus liegen
für die bestehenden Erdöl- und Erdgasfelder viele Messwerte vor und es kann auf die
bestehende Pipeline-Infrastruktur zurückgegriffen werden [vgl. Christensen und Holloway,
2004, S. 8]. Aufgrund ihrer geringen Größe sind Erdöllagerstätten in Deutschland aus
wirtschaftlichen Gründen nicht für eine CO2-Speicherung geeignet [vgl. Bundesregierung,
2009, S. 3]. Wie im Kapitel 2.1.3.3.1 bereits dargelegt, führt eine CO2-Speicherung in
Verbindung mit einer weiteren Ausbeutung noch nicht vollständig entleerter Erdöl- und
Erdgasfelder nicht zu negativen CO2-Emissionen.

Die Bestimmung der Speicherkapazitäten in tiefen, nicht abbaubaren Kohlelagerstätten
ist deutlich schwieriger. Sie hängt zunächst von der Mächtigkeit und der Ausdehnung des
Kohleflözes ab. Von entscheidender Bedeutung für die Speicherkapazität ist die Porosität
der Kohlelagerstätte, wodurch sich die innere Oberfläche der Kohle bestimmt, an der
sich Gase adsorbieren können. Auch das regelmäßige Vorhandensein von Hohlräumen,
Klüften oder Brücken begünstigt die Permeabilität des injizierten CO2 und des frei
werdenden CH4. Diese Permeabilität reduziert sich jedoch mit zunehmender Injektion
und ist darüber hinaus von der Temperatur, dem Druck und der Feuchtigkeit der Kohle
abhängig [vgl. Radgen et al., 2006, S. 99 ff.]. Über die Austauschrate (CO2 zu CH4) und die
Permeabilität der einzelnen Kohlearten besteht noch Forschungsbedarf, so dass bisherige
CO2-Speicherkapazitätsschätzungen große Bandbreiten aufweisen [vgl. Fischedick et al.,
2007, S. 81], [vgl. Viebahn et al., 2010, S. 114].

Auch die Bestimmung der CO2-Speicherkapazitäten in salinen Aquiferen ist mit Unge-
wissheiten verbunden. Zunächst wird nach Formel 2.26 die theoretische CO2-Speicherkapa-
zitätmCO2,theor in kg ermittelt. Das Volumen der CO2-Lagerstätte V in m3 ergibt sich aus
der Multiplikation der unterirdischen Fläche (A) und der Mächtigkeit des Aquifers (D).
ϕ in % stellt die Porosität der Lagerstätte dar. Der Faktor φn/g (net-to-gross-Verhältnis)
in % beschränkt das Volumen auf diejenigen Bereiche, die aufgrund ihrer Porosität und
Permeabilität dazu in der Lage sind CO2 aufzunehmen. Das Volumen wird durch den
Faktor φtraps in % auf diejenigen Strukturen reduziert, die geschlossen sind und somit
Fallen darstellen, was eine höhere Akzeptanz und ein einfacheres Monitoring erwarten
lässt. ρCO2 in kg/m3 ist die Dichte von CO2.

mCO2,theor = V · ϕ · φn/g · φtraps · ρCO2 (2.26)

Aus dieser theoretischen Kapazität wird nach Formel 2.27 die effektive CO2-Spei-
cherkapazität mCO2,eff in kg berechnet. Diese Berechnung ist notwendig, da in dem
berechneten Porenvolumen bereits Wasser enthalten ist, das in einem gewissen Maße
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verdrängt und komprimiert werden kann. Diese Verdrängung und Kompression wird
anhand des Effizienzfaktors E berücksichtigt, der jedoch relativ unsicher ist und in
verschiedenen Veröffentlichungen Werte zwischen 0,01% und 40% annimmt. Falls sich E
auf den gesamten Aquifer und nicht nur auf die Fallen bezieht, dann entfällt in Formel 2.26
der Faktor φtraps. Durch ökonomische und gesetzliche Barrieren ergibt sich schließlich die
praktische CO2-Speicherkapazität [vgl. Viebahn et al., 2010, S. 119 f.].

mCO2,eff = mCO2,theor · E (2.27)

Die Höhe der weltweiten CO2-Speicherkapazitäten liegt in einem Bereich von 100Gt bis
200 000Gt, wobei die meisten Abschätzungen bei ca. 1000Gt liegen [vgl. Bennaceur et al.,
2008, S. 88]. Die Aufteilung auf die einzelnen Speicherstätten (Erdöl- und Erdgasfelder
sowie saline Aquifere) variiert hierbei in den einzelnen Studien erheblich [vgl. Hendriks
et al., 2004, S. 27], [vgl. Metz et al., 2005, S. 221], [vgl. Blohm et al., 2006, S. 32]. Für Europa
wird die CO2-Speicherkapazität in Bennaceur et al. [vgl. 2008, S. 88] in einem Bereich von
1Gt bis 2499Gt angegeben. Diese sehr große Bandbreite wird in Abbildung 2.53 anhand
mehrerer Quellen näher spezifiziert. Sofern vorhanden werden hierbei jeweils die minimale,
die beste („Mit.“) und die maximale Abschätzung angegeben. Die Zahl an jeder Stapelsäule
stellt die Summe der besten Schätzungen dar. Falls keine besten Schätzungen vorhanden
sind, werden die minimalen Schätzungen addiert. Die absolut größte Unsicherheit besteht
in der Bestimmung der CO2-Speicherkapazitäten in Aquiferen: Die Angaben variieren
zwischen 1,3Gt und 773Gt, während die Angaben für Erdgaslagerstätten beispielsweise
nur in einem Bereich von 10Gt bis 30Gt schwanken. Bei den CO2-Speichermöglichkeiten
in Erdöl- und Erdgaslagerstätten wird nur in Hendriks et al. [vgl. 2004, S. 48] zwischen
leeren und noch produktiven Feldern unterschieden. In den weiteren Studien werden
jeweils die Gesamtspeicherkapazitäten für leere und aktive Felder angegeben.

Die derzeitigen Abschätzungen der CO2-Speicherkapazitäten in Deutschland liegen in
einem Bereich von 3,9Gt bis 47,7Gt (vgl. Abbildung 2.54). Erwartungsgemäß führt die
Einschätzung der CO2-Lagerkapazität in Aquiferen zu den größten absoluten Schwankun-
gen, während die Schwankungsbreite für Erdgasfelder mit 1,6Gt bis 2,8Gt relativ eng
ist. Vor allem die Festlegung des Effizienzfaktors E führt zu erheblichen Unterschieden
in den Berechnungsergebnissen. Räumlich befinden sich die Aquiferstrukturen vor allem
in Norddeutschland und im Bereich der Nordsee (vgl. Kapitel 6.3).
Setzt man diese CO2-Speicherkapazitäten in Relation zu den jährlichen CO2-Emissi-

onen großer Punktquellen (Kraftwerke und Industrie) in Deutschland, so ergeben sich
unter Berücksichtigung eines Brennstoffmehraufwands von 30% sowie eines CO2-Abschei-
degrads von 90% rund 0,45Gt an CO2, die jährlich eingespeichert werden könnten [vgl.

144



2 Grundlagen

806

41 30

109 117

0

100

200

300

400

500

600

700

800

900

C
la

rk
e 

et
 a

l.,
 2

00
4

H
en

dr
ik

s 
et

 a
l.,

20
04

M
et

z 
et

 a
l.,

 2
00

5

C
hr

is
te

ns
en

 u
nd

H
ol

lo
w

ay
, 2

00
4

V
an

gk
ild

e-
P

ed
er

se
n

et
 a

l.,
 2

00
9

C
O

2-
S

pe
ic

he
rk

ap
az

itä
t i

n 
G

t
Aquifer Max.

Aquifer Mit.

Aquifer Min.

Erdgas Max.

Erdgas Mit.

Erdgas Min.

Erdöl Max.

Erdöl Mit.

Erdöl Min.

(Leere) Kohlelagerstätten Max.

(Leere) Kohlelagerstätten Mit.

(Leere) Kohlelagerstätten Min.

Summe Mit.

Abbildung 2.53: CO2-Speicherkapazitäten in Europa, eigene Darstellung mit Daten aus
Clarke et al. [2004, S. 84], Hendriks et al. [2004, S. 48], Metz et al. [2005,
S. 223], Christensen und Holloway [2004, S. 9 ff.], Vangkilde-Pedersen
et al. [2009, S. 158]

Viebahn et al., 2010, S. 126]. Auf Basis der mittleren Abschätzungen in Abbildung 2.54
würden die CO2-Speicherstätten für einen Zeitraum von 11 Jahren bis 58 Jahren reichen.
Da jedoch nicht davon ausgegangen werden kann, dass die CO2-Emissionen all dieser
Punktquellen abgeschieden und gespeichert werden, werden in Viebahn et al. [vgl. 2010,
S. 186] Szenarien für den zukünftigen CCS-Einsatz definiert. Hierbei müssen für die dort
als realistisch eingeschätzten Szenarien in dem Zeitraum von 2020 bis 2050 insgesamt
0,83Gt bis 1,77Gt an CO2 eingelagert werden, was rund 6% bis 13% der CO2-Emissio-
nen großer Punktquellen entspricht. Diese Spannbreite liegt deutlich unter den heutigen
Abschätzungen der CO2-Speicherkapazitäten.

2.3.4.3.2 CO2-Leckageraten CO2 ist ein geruchloses sowie grundsätzlich ungiftiges
Gas, das mit einer Konzentration von derzeit ca. 0,04% Bestandteil unserer Atmosphäre
ist und das wesentliche Element für das Pflanzenwachstum mittels Photosynthese dar-
stellt (vgl. Kapitel 2.3.2). Eine natürliche CO2-Quelle stellt beispielsweise die menschliche
Atmung dar: Die ausgeatmete Luft enthält ca. 4% CO2. Da CO2 bei Umgebungsbedingun-
gen (15 °C und 1 bar) mit 1,82 kg/m3 eine ca. 50% höhere Dichte als die Umgebungsluft
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Abbildung 2.54: CO2-Speicherkapazitäten in Deutschland, eigene Darstellung mit Daten
aus Christensen und Holloway [2004, S. 9 f.], Knopf et al. [2010, S. 79 f.],
May [2009, S. 4], Cooretec [2003, S. 63], Vangkilde-Pedersen et al. [2009,
S. 158], Viebahn et al. [2010, S. 125]

hat, kann sich CO2 am Boden sammeln, so dass höhere CO2-Konzentrationen entstehen
können. Eine CO2-Konzentration in der Atemluft von 7% bis 8% kann innerhalb von
30Minuten bis 60Minuten zum Ersticken führen [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 217].

Auch wenn im Jahr 1986 mit dem abrupten, natürlichen CO2-Austritt aus dem
kamerunischen Nyos-See eine Tragödie mit mehr als 1700 Opfern stattgefunden hat, wird
davon ausgegangen, dass große, abrupte CO2-Emissionen aus CO2-Lagerstätten technisch
nicht möglich sind [vgl. Metz et al., 2005, S. 211]. Hierbei handelt es sich um ein lokales
Risiko [vgl. Blohm et al., 2006, S. 58].
Bei der Beschreibung der globalen Risiken wird sich auf die Festlegung bestimmter

Leckageraten konzentriert, die zwar aufgrund der geringen Höhe der CO2-Emissionen
kein direktes Risiko für menschliches Leben darstellen, jedoch die langfristige CO2-Bilanz
der CO2-Speicherung untergraben können. Das Umweltbundesamt fordert daher eine
maximale jährliche Leckagerate von 0,01%, so dass nach 1000 Jahren noch 90,5% des
eingelagerten CO2 gespeichert ist. Dadurch soll sichergestellt werden, dass die CO2-
Speicherstätten nicht die wesentlichen CO2-Emittenten der Zukunft darstellen [vgl.
Becker et al., 2009, S. 4 ff., S. 13]. So könnte im ungünstigsten Fall eine hohe Leckagera-
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te mit großflächiger CCS-Anwendung und erhöhter CO2-Produktion zu einer höheren
CO2-Konzentration in der Atmosphäre führen als ein Szenario komplett ohne CCS
[vgl. Blohm et al., 2006, S. 63]. Bei einer Leckagerate von 0,1% „würde langfristig allein
die Leckage aus den CO2-Lagerstätten bereits 100% der erlaubten CO2-Emissionen verur-
sachen“, wenn man eine maximale Erderwärmung von 2 °C zugrunde legt [WBGU, 2006,
S. 82]. In Metz et al. [vgl. 2005, S. 3] wird davon ausgegangen, dass in gut ausgewählten
und betriebenen CO2-Speicherstätten mit einer Wahrscheinlichkeit von 90% bis 99%
nach 100 Jahren noch 99% und mit einer Wahrscheinlichkeit von 66% bis 90% nach
1000 Jahren noch 99% eingelagert sind. Die bisherigen Messungen in zwei großen Spei-
cherprojekten (Weyburn und Sleipner) konnten bislang keine messbaren CO2-Leckagen
ermitteln [vgl. Blohm et al., 2006, S. 67]. In Krupp [vgl. 2010, S. 31 f.] wird dahingegen
ausgeführt, dass die nachgewiesene CO2-Menge im CO2-Speicher zunehmend geringer
ausfällt als die tatsächlich eingelagerte CO2-Menge, was ein Indiz für eine mögliche
CO2-Leckage darstellt.
Leckagen können durch ein seitliches oder senkrechtes Austreten von CO2 an die

Oberfläche geschehen. Dieses kann dadurch begünstigt werden, dass das eingelagerte CO2

in Verbindung mit Wasser korrosiv wirkt und Deckgestein oder Zementversiegelungen
gefährden kann. Eine andere Möglichkeit sind unentdeckte oder bei der CO2-Injektion
entstehende Risse im Deckgestein [vgl. Rochon et al., 2008, S. 21]. Nach bisherigem
Kenntnisstand existieren kaum Möglichkeiten, um eine erkannte Leckage nachträglich zu
verschließen [vgl. Becker et al., 2009, S. 5].

2.3.4.3.3 Konkurrenz um CO2-Speicherkapazitäten Auch wenn die CO2-Speicherka-
pazitäten in Deutschland und in Europa noch zu einem sehr großen Teil zur Verfügung
stehen, deutet sich bereits eine Nutzungskonkurrenz um bestehende CO2-Lagerstätten an.
Hierbei geht es zum einen um eine alternative Nutzung des Untergrunds und zum anderen
um die Fragestellung, ob in die CO2-Lagerstätten das CO2 aus fossilen Brennstoffen oder
aus erneuerbaren Brennstoffen eingelagert werden sollte.

Neben der Lagerung von CO2 können geologische Formationen im Untergrund ebenfalls
für die geothermische Energieerzeugung, Druckluft-, Erdgas-, Biomethan-, Wärme- oder
Kältespeicherung sowie zur Rohstoffgewinnung und Reststoffverbringung genutzt werden.
Bei dieser Vielzahl an alternativen Nutzungsmöglichkeiten kann von einer Nutzungskon-
kurrenz ausgegangen werden [vgl. SRU, 2009a, S. 14], [vgl. Blohm et al., 2006, S. 39].
Hierbei erweist sich die große Flächeninanspruchnahme der CO2-Speicherung als Heraus-
forderung: Beispielsweise wird für ein 500MW Kraftwerk bei einer Laufzeit von 25 Jahren
ein 100m mächtiger Aquifer mit einer Fläche von 216 km2 benötigt [vgl. Radgen et al.,
2006, S. 117 f.]. Diese Fläche ist mit einer hohen Wahrscheinlichkeit für eine tiefengeo-
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thermische Nutzung auszuschließen, da hierdurch große Mengen des eingelagerten CO2

wieder an die Atmosphäre gefördert werden und das aggressive CO2-Wasser-Gemisch die
Bohrung zusetzen könnte [vgl. Christensen und Holloway, 2004, S. 11], [vgl. Krupp, 2010,
S. 66]. Auch eine Aufteilung der Lagerstätte (CO2-Einlagerung in kuppelartigen Struktu-
ren – Geothermienutzung in strukturellen Tälern) erscheint wenig aussichtsreich, da eine
„Beschränkung des Nutzungsbereichs von CCS auf Kuppeln aus physikalischen Gründen
nicht gewährleistet werden kann“ [Bundestag, 2008b, S. 22]. In Metz et al. [vgl. 2005,
S. 217] wird zwar darauf hingewiesen, dass eine Kombination aus CO2-Speicherung und
Hochtemperaturgeothermie in der Regel bereits deswegen ausgeschlossen werden kann, da
hohe Temperaturgradienten häufig mit Verwerfungen und Brüchen im Untergrund einher
gehen. Dahingegen wird in Kühn und Clauser [vgl. 2006, S. 433] von Synergieeffekten
zwischen der geothermischen Energiegewinnung und der CO2-Speicherung gesprochen.

Die Möglichkeit zur Erdgas- oder Druckluftspeicherung könnte durch eine CO2-Einla-
gerung ebenfalls ausgeschlossen werden, da es durch regelmäßige Druckschwankungen
beim Ein- und Auslagern von Erdgas oder Druckluft zu Beeinflussungen des CO2-
Speicherhorizonts kommen kann [vgl. Krupp, 2010, S. 61]. Darüber hinaus können geneh-
migungsrechtliche Probleme auftreten, wenn es sich um die gleichen Formationen handelt
oder sich diese in räumlicher Nähe zu anderen Lagerstätten befindet. Beispielsweise sind
in Schleswig-Holstein bereits erste Anträge zur Untersuchung von potenziellen Druckluft-
speicherstandorten in Salzstöcken in einer Tiefe von 600m bis 1800m unter anderem mit
der Begründung abgelehnt worden, dass es für die dort geplanten Kohlekraftwerke „einen
Nutzungsvorrang für CCS geben müsse“ [SRU, 2009a, S. 14]. Nach Oertel [vgl. 2008, S. 34]
existieren entlang der Nordseeküste zahlreiche Salzformationen, die als Druckluftspeicher
überschüssige Windenergie zwischenspeichern könnten. Auch in dieser Studie wird davon
ausgegangen, dass die Einlagerung des CO2 in deutlich tiefere Erdschichten stattfinden
wird, jedoch hierdurch die Nutzung der oberflächennäheren Salzkavernen ausgeschlossen
werden könnte.

Eine konkurrenzfreie Nutzung leerer Erdgasspeicherstätten ist ebenfalls nicht zu ver-
muten: Im Zuge des Baus der neuen deutsch-russischen Nord-Stream-Pipeline werden in
Norddeutschland bis zu 60 neue unterirdische Erdgasspeicher geplant [vgl. Oertel, 2008,
S. 34 f.].
Es ist noch nicht absehbar, inwieweit die bereits verstärkte Nutzung geologischer

Formationen zu einer verschärften Konkurrenzsituation in der Zukunft führen wird.
Die Vorteilhaftigkeit der unterschiedlichen Optionen sollte zukünftig vermehrt erforscht
werden [vgl. Oertel, 2008, S. 145], [vgl. Blohm et al., 2006, S. 39], [vgl. SRU, 2009a, S. 4],
„möglichst bevor vollendete Tatsachen geschaffen worden sind“ [Bundestag, 2008b, S. 22].
Hierbei müssten auch Nutzungsoptionen berücksichtigt werden, die aus heutiger Sicht
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erst langfristig zum Tragen kommen könnten. Beispielsweise könnten in sehr trockenen
Regionen die tief liegenden Salzwasserschichten zukünftig mit Hilfe von Entsalzungsanla-
gen für Bewässerungszwecke nutzbar gemacht werden [vgl. Metz et al., 2005, S. 217]. Das
Umweltbundesamt hat der geothermischen Wärme- und Stromerzeugung bereits im Jahr
2009 eine prioritäre Stellung gegenüber der CO2-Speicherung eingeräumt [vgl. Becker
et al., 2009, S. 6].

Die bisherigen Ausführungen konzentrieren sich auf die Konkurrenzsituation zwischen
der Einlagerung von CO2 und den alternativen Nutzungsoptionen des Untergrunds. In
der wissenschaftlichen Literatur wird zwischenzeitlich die Diskussion geführt, welches
CO2 im Falle einer CO2-Speicherung eingelagert werden soll. Hierbei wird zwischen
fossilem CO2 (aus Braun-/Steinkohle oder Erdgas) und solchem CO2 unterschieden,
das aus der Verbrennung von erneuerbaren Energieträgern stammt (z. B. Holz oder
Biogas) [vgl. von Hirschhausen et al., 2012, S. 7]. Wie in Kapitel 1.1.2 näher erläutert,
besteht die klimapolitische Notwendigkeit, in der zweiten Hälfte dieses Jahrhunderts
negative CO2-Emissionen zu erzeugen. Deswegen spricht sich der Sachverständigenrat
für Umweltfragen dafür aus, die begrenzten CO2-Speicherstätten nicht für Einlagerung
aus Kohlekraftwerken zu verwenden, sondern für negative CO2-Emissionen aus Biomasse-
Kraftwerken zu nutzen [vgl. SRU, 2009a, S. 18 ff.]. Erste Ergebnisse in der Literatur
zeigen, dass nur mit einem konsequenten Ausbau erneuerbarer Energieträger und einem
sukzessiven Rückbau der Stromerzeugung aus fossilen Energieträgern (auch mit CCS)
ausreichend CO2-Speicherkapazitäten für negative CO2-Emissionen erhalten bleiben. In
Hartmann und Hohmeyer [vgl. 2010, S. 146] wird aufgezeigt, dass unter der Voraussetzung
eines niedrigen Kohle-CCS-Ausbaus bis zum Jahr 2100 lediglich 7% bis 16% der in
Deutschland vorhandenen CO2-Lagerstätten durch fossiles CO2 belegt wären, während
im hohen Kohle-CCS-Szenario mehr als 90% aller Speicherstätten belegt wären (vgl.
Kapitel 5.4.2).
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In der technischen Analyse wird untersucht, inwieweit eine Kombination der CO2-Seques-
trierung auf der einen Seite mit der energetischen Nutzung von Biomasse (Kapitel 3.2) und
auf der anderen Seite mit Kraft-Wärme-Kopplung (Kapitel 3.3) grundsätzlich technisch
möglich ist. Zunächst wird die dafür angewendete Methodik vorgestellt (Kapitel 3.1), bevor
abschließend im Kapitel 3.4 die Ergebnisse der technischen Analyse zusammengefasst
werden.

Da es bislang keine Demonstrationsanlagen für diese technischen Kombinationen
gibt, basiert die Analyse vor allem auf theoretischen Vorüberlegungen aus der Literatur
und eigenen Berechnungen. Somit kann in dieser Arbeit keine technische Machbarkeit
nachgewiesen oder ausgeschlossen werden. Es werden stattdessen die spezifischen Vor-
und Nachteile von Bio-KWK-CCS herausgearbeitet. Dass die Kombination von CCS mit
Biomasse oder Kraft-Wärme-Kopplung grundsätzlich möglich ist, ist bereits in mehreren
Veröffentlichungen postuliert worden [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 33 ff.], [vgl. Cavezzali
et al., 2009, S. xvii].

3.1 Methodik der technischen Analyse

Die Kombinationen von CCS mit dem Brennstoff Biomasse und der gekoppelten Kraft-
Wärme-Erzeugung werden in der technischen Analyse als zwei isolierte Modifikationen
angesehen. Der Grund hierfür ist, dass der Wechsel des Brennstoffs Veränderungen
zum Beginn des Kraftwerksprozesses induziert, während die Kraft-Wärme-Kopplung zu
Veränderungen in einem relativ späten Prozessschritt führt. Im Folgenden wird zunächst
die Methodik für die Kombination von CCS mit Biomasse und anschließend für die
Kombination mit KWK vorgestellt.

3.1.1 Methodik für Bio-CCS

Im Bereich der Kombination von CCS mit Biomasse wird vor allem der Vergleich zu den
fossilen Brennstoffen (Steinkohle, Braunkohle und Erdgas) gesucht, um spezifische Vor-
und Nachteile festzustellen, die sich bei einem Ersatz durch biogene Energieträger ergeben.
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Dieses Vorgehen wird gewählt, da die Ausführungen im Bereich der Grundlagen der CO2-
Sequestrierung (Kapitel 2.1.3) im Wesentlichen auf dem Energieträger Steinkohle basieren.
Daneben gibt es einige Forschungsprojekte, die einen CCS-Einsatz mit Braunkohle und
Erdgas näher untersucht haben. Auch wenn es sich hierbei jeweils um „ehemalige“
Biomasse handelt, so ergeben sich gewisse Unterschiede zu „frischer“ Biomasse. Auf Basis
der in Kapitel 2.1.1.4 vorgestellten Brennstoffeigenschaften werden für die durchgeführte
Analyse zunächst in Kapitel 3.2.1 diejenigen biogenen Festbrennstoffe ausgewählt, die
am ehesten als Brennstoff für den CCS-Einsatz geeignet sind. Hierbei werden weniger
bestimmte Biomassen ausgewählt, sondern vielmehr gewisse Biomassen ausgeschlossen,
die aufgrund ihres Ascheschmelzverhaltens und ihrer Chlorgehalte grundsätzlich als
problematisch in Biomasse-Heizkraftwerken angesehen werden. An diesem Punkt stellt
sich holzartige Biomasse als aussichtsreichste Option für einen CCS-Einsatz heraus, die
neben Biomethan bzw. gereinigtem Biogas in der Folge technisch analysiert wird.
Unabhängig von einzelnen CCS-Prozessvarianten wird im Kapitel 3.2.2 ein CCS-

relevanter Brennstoffvergleich zwischen den fossilen und erneuerbaren Festbrennstoffen
durchgeführt. Hierfür werden zunächst die üblichen Wassergehalte und die daraus re-
sultierenden Heizwerte festgelegt, die für die weiteren Berechnungen verwendet werden.
Anschließend wird für die vier Festbrennstoffe eine Elementarzusammensetzung auf Basis
von Kapitel 2.1.1.4.1 grundsätzlich definiert, die die Grundlage für alle anschließenden
Berechnungen darstellt (vgl. Abbildung 3.1, eine Tabelle mit den genauen Angaben ist
im Anhang in Tabelle A.1 zu finden). Hierbei werden neben dem wasserfreien Brennstoff
gezielt zwei Wassergehalte (10% und 50%) untersucht, die sowohl für Steinkohle (10%
– roh), Braunkohle (50% – roh, 10% – Braunkohlenstaub) und holzartige Biomasse
(50% – erntefrisch, 10% – Holzpellets) typische Wassergehalte in der Praxis darstellen.
Im Bereich der technischen Grundlagen ist aufgezeigt worden, dass die Elementarzu-
sammensetzung von allen untersuchten Brennstoffen erheblich schwanken kann. In den
weiteren Berechnungen wird jedoch auf Schwankungsbereiche bewusst verzichtet, da
die Schwankungsbreiten bei den wesentlichen Elementen Kohlenstoff, Sauerstoff und
Wasserstoff bei der holzartigen Biomasse relativ gering sind. Einzig die Steinkohle weist
beim Kohlenstoffgehalt eine hohe Schwankungsbreite von 72% bis 86% auf. Hierbei
wird mit einem Mittelwert von 82,4% gerechnet, so dass sich die Steinkohlen mit den
niedrigeren Kohlenstoffgehalten im Bereich der Braunkohlen wiederfinden lassen (69%
mittlerer Kohlenstoffgehalt). Die jeweiligen Heizwerte im wasserfreien Zustand stellen
ebenfalls die Mittelwerte der Literaturangaben dar und werden mittels Formel 2.1 auf
die höheren Wassergehalte umgerechnet.

Auf Basis der Elementargehalte an Stickstoff, Schwefel und Chlor wird kurz auf die spe-
zifischen Unterschiede hinsichtlich der schädlichen Rauchgasbestandteile NOx, SO2 und
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Abbildung 3.1: Verwendete Elementarzusammensetzungen und Heizwerte für Holz, Braun-
kohle und Steinkohle, eigene Darstellung mit Daten für Biomasse aus
Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a], vgl.
Anhang Tabelle A.1

Chlorverbindungen eingegangen. Hierbei werden spezifische Vor- und Nachteile herausge-
stellt, die beispielsweise zusätzliche Anlagentechnik zur Rauchgasreinigung überflüssig
machen.

Auf Basis der Elementarzusammensetzung und nach Formel 3.1 kann die Masse des für
die vollständige Oxidation benötigten Sauerstoffbedarfs bezogen auf die Brennstoffmasse
omin in kg/kg mittels der Massenanteile an Kohlenstoff (c), Wasserstoff (h), Schwefel (s)
und Sauerstoff (o) errechnet werden [vgl. Langeheinecke et al., 2006, S. 284].

omin =
(
mO2

mBr

)
min

= 8
3c+ 8h+ s− o (3.1)

Der Mindestsauerstoffbedarf als Stoffmenge in Bezug auf die Brennstoffmasse omin,m in
kmol/kg lässt sich nach Formel 3.2 bestimmen. Hieraus wird nach Formel 3.3 mittels Divi-
sion durch den Stoffmengenanteil des Sauerstoffs in der Verbrennungsluft (ψO2/L=0,2095)
der molare Mindestluftbedarf bezogen auf die Brennstoffmasse lmin,m in kmol/kg berech-
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net [vgl. Langeheinecke et al., 2006, S. 285].

omin,m =
(
nO2

mBr

)
min

= 1
12c+ 1

4h+ 1
32s− 1

32o (3.2)

lmin,m =
(
nL
mBr

)
min

= omin,m
ψO2/L

(3.3)

Die spezifischen CO2-Emissionen bezogen auf die Brennstoffmasse mCO2/mBr in kg/kg
werden nach Formel 3.4 berechnet [vgl. Langeheinecke et al., 2006, S. 285]. Durch Division
mit dem jeweiligen Heizwert des Brennstoffs HI wird der direkte CO2-Emissionsfaktor des
Brennstoffs in Bezug auf seinen Heizwert µCO2,Br,dir in kg/MJ bestimmt (vgl. Formel 3.5).

mCO2

mBr
= 11

3 c (3.4)

µCO2,Br,dir =
mCO2
mBr

HI
(3.5)

Die spezifische Rauchgasmenge bezogen auf die Brennstoffmasse nR/mBr in kmol/kg
wird mittels Formel 3.6 berechnet. Die einzelnen Bestandteile des Rauchgases bestehen
aus Anteilen des Brennstoffs und der Verbrennungsluft, die als trocken angenommen
wird. λ stellt das Luftverhältnis zwischen tatsächlicher Verbrennungsluft und minimaler
Verbrennungsluft dar. Es wird mit einem Luftüberschuss von 40% gerechnet (λ=1,4),
der typisch für die Verbrennung in Wirbelschichtkesseln ist. Der molare Stickstoffgehalt
in der Verbrennungsluft ψN2/L beträgt 0,7905 [vgl. Langeheinecke et al., 2006, S. 285].

nR
mBr

= 1
12c+ (1

2h+ 1
18w) + 1

32s+ 1
28n+ (λ− 1) · omin,m + ψN2/L · λ · lmin,m (3.6)

Gemäß Formel 3.7 werden die Stoffmengen in Rauchgasvolumina in Bezug auf die
Brennstoffmasse umgeformt (VR/mBr in m3/kg). Hierbei ist Vmn=22,4m3/kmol das
Molvolumen idealer Gase im Normzustand [vgl. Langeheinecke et al., 2006, S. 286 f.].

VR
mBr

= nR
mBr

· Vmn (3.7)

Indem diese Rauchgasvolumina bezogen auf die Brennstoffmasse durch den Heizwert
des Brennstoffs geteilt werden, erhält man die heizwertspezifischen Rauchvolumina VR,HI
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in m3/MJ (vgl. Formel 3.8).

VR,HI =
VR
mBr

HI
(3.8)

Die CO2-Konzentration in den Rauchgasen ψCO2/R wird errechnet, indem das spezifische
CO2-Volumen im Rauchgas (VCO2/R,HI

) zum Gesamtrauchgasvolumen ins Verhältnis
gesetzt wird (vgl. Formel 3.9).

ψCO2/R =
VCO2/R,HI

VR,HI

(3.9)

Nach diesem grundsätzlichen CCS-relevanten Brennstoffvergleich wird für die wesentli-
chen CCS-Varianten, die aus heutiger Sicht am ehesten zur Marktreife gelangen werden,
im Kapitel 3.2.3 untersucht, welche Veränderungen sich durch die Substitution von fossi-
len Energieträgern durch biogene Energieträger ergeben. Dabei wird für den jeweiligen
Verbrennungs- bzw. Vergasungsprozess analysiert, welche Veränderungen der Einsatz von
holzartiger Biomasse bzw. Biomethan bringen würde. Die Analyse konzentriert sich auf
den Bereich der CO2-Abscheidung, da der Wechsel des Brennstoffs hierbei die größten
Auswirkungen hat. Wie im Falle von fossilem CCS wird bei Bio-CCS nahezu reines CO2

transportiert und eingelagert. Deshalb werden die Prozessschritte CO2-Transport und
CO2-Speicherung nicht näher betrachtet.

Für die Variante Holz und Oxyfuel ist der heizwertspezifische Sauerstoffbedarf omin,HI

von entscheidender Bedeutung. Dieser wird nach Formel 3.10 ermittelt, indem der
in Formel 3.1 errechnete Sauerstoffbedarf omin durch den Heizwert geteilt wird. Die
Rauchgasmenge wird wiederum nach Formel 3.6 berechnet, wobei der Stickstoffanteil an
der Verbrennungsluft ψN2/L=0 und der Sauerstoffanteil ψO2/L=1 ist.

omin,HI = omin
HI

(3.10)

Für die Kombination aus Biomethan und Post-Combustion wird auf Basis der Ele-
mentarzusammensetzung nach Tabelle 2.1 ebenfalls die Zusammensetzung der Rauchgase
berechnet. Hierbei handelt es sich um einen gasförmigen Brennstoff, bei dem nicht (wie
bei den Festbrennstoffen) die Massenanteile, sondern die Molanteile bekannt sind. Die
Berechnung des molaren Mindestsauerstoffbedarfs bezogen auf die eingesetzte Brenn-
stoffstoffmenge Omin,m in kmol/kmol erfolgt nach Formel 3.11 und die Berechnung
der Rauchgasstoffmenge bezogen auf die eingesetzte Brennstoffstoffmenge nR/nBr in
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kmol/kmol nach Formel 3.12 [vgl. Langeheinecke et al., 2006, S. 290].

Omin,m = 1
2 · ψH2/Br + 2 · ψCH4/Br (3.11)

nR
nBr

= (ψCH4/Br + ψCO2/Br) + (2 · ψCH4/Br + ψH2O/Br + ψH2/Br)

+ (ψN2/Br + ψN2/L · λ · Omin,m
ψO2/L

)
+ (λ− 1) ·Omin,m (3.12)

Im Anschluss an die wesentlichen CCS-Prozessvarianten werden im Kapitel 3.2.3.5 die
innovativen CCS-Prozessvarianten auf ihre Eignung mit Holz bzw. Biomethan qualitativ
bewertet. Des Weiteren wird die Option, die Rauchgase zur Aufzucht von Algen zu
verwenden, technisch untersucht.

Auf mögliche Unterschiede bei der CO2-Kompression und dem CO2-Transport durch
Bio-CCS wird in Kapitel 3.2.4 eingegangen.

Im Kapitel 3.2.5 wird für die CCS-Varianten Post-Combustion und Oxyfuel die Verän-
derung des spezifischen Energieaufwands berechnet, die durch einen Einsatz von Holz bzw.
Biomethan/Biogas als Brennstoff bewirkt werden. Für die Variante Post-Combustion
wird der spezifische Energieaufwand in Bezug auf die abgeschiedene CO2-Masse (wCO2-A

in GJ/t) nach Formel 3.13 errechnet. Hierbei wird mit der CO2-Konzentration in den
Rauchgasen (ψCO2/R) zwischen zwei Stützwerten (wCO2-A,1=3,4GJ/t bei ψCO2/R,1=3%
und wCO2-A,2=2,9GJ/t bei ψCO2/R,2=14%) linear interpoliert [vgl. Bennaceur et al.,
2008, S. 49].

wCO2-A = wCO2-A,1 −
ψCO2/R − ψCO2/R,1
ψCO2/R,2 − ψCO2/R,1

· (wCO2-A,1 − wCO2-A,2) (3.13)

Der spezifische Energieaufwand in Bezug auf die im Brennstoff enthaltene Heizenergie
(wCO2-A,HI) wird nach Formel 3.14 berechnet. Hierbei stellen mCO2/mBr die spezifischen
CO2-Emissionen in Bezug auf die Brennstoffmasse (vgl. Formel 3.4) und ACO2 den
CO2-Abscheidegrad dar. Für die Variante Post-Combustion wird mit einem üblichen
CO2-Abscheidegrad von 90% gerechnet.

wCO2-A,HI =
wCO2-A · mCO2

mBr
·ACO2

HI
(3.14)

Der spezifische Energieaufwand für die CCS-Variante Oxyfuel zur Erzeugung des benö-
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tigten reinen Verbrennungssauerstoffs wCO2-A,Oxy wird nach Formel 3.15 durchgeführt.
Hierbei sind omin der für die Verbrennung benötigte Sauerstoff (vgl. Formel 3.1) und
wO2 der spezifischen Energieaufwand zur O2-Erzeugung. Dieser Energieaufwand wird
aus Radgen et al. [vgl. 2006, S. 55] übernommen (wO2 =250 kWh/t). Da es sich hierbei
um elektrische Energie handelt, wird dieser Wert durch einen elektrischen Wirkungsgrad
von 33% dividiert (vgl. elektrischer Wirkungsgrad für Oxyfuel mit CO2-Abscheidung in
Abbildung 2.18), um eine Vergleichbarkeit zu den Angaben der Variante Post-Combustion
zu gewährleisten.

wCO2-A,Oxy = omin
mCO2
mBr

· wO2 (3.15)

Der spezifische Energieaufwand für die CO2-Abscheidung in Bezug auf die im Brennstoff
enthaltene Heizenergie (wCO2-A,Oxy,HI) wird ebenfalls nach Formel 3.14 berechnet. Hierbei
wird jedoch ein Abscheidegrad von 100% unterstellt, da üblicherweise der komplette
Rauchgasstrom nach der Trocknung eingelagert werden kann [vgl. Metz et al., 2005,
S. 122].
Die unterschiedlichen Wirkungsgradverluste werden ausgehend von den Wirkungs-

gradverlusten der wesentlichen CCS-Varianten aus der Literatur (vgl. Abbildung 2.18
in Kapitel 2.1.3.1.4) errechnet. Nach Cavezzali et al. [vgl. 2009, S. v] werden die elektri-
schen Wirkungsgrade für holzartige Biomasse mit 50% Wassergehalt und für Biogas um
9%-Punkte niedriger als die Wirkungsgrade für fossile Brennstoffe angenommen. Der
Grund hierfür sind die deutlich kleineren Anlagengrößen und die geringere Energiedichte.
Der gesamte Wirkungsgradverlust ∆ηCC setzt sich zusammen aus dem Wirkungsgrad-
verlust für die CO2-Abscheidung ∆ηCO2-A und für die CO2-Kompression ∆ηCO2-K (vgl.
Formel 3.16).

∆ηCC = ∆ηCO2-A + ∆ηCO2-K (3.16)

Zunächst wird bestimmt, welcher Anteil des Wirkungsgradverlusts auf die CO2-
Abscheidung und welcher Anteil auf die CO2-Kompression zurückzuführen ist. Der
Wirkungsgradverlust für die CO2-Kompression ∆ηCO2-K wird nach Formel 3.17 errech-
net. Hierbei sind wCO2-K=0,12MWh/t der spezifische elektrische Energieaufwand für
die CO2-Kompression [vgl. Göttlicher, 1999, S. 12], (vgl. Kapitel 2.1.3.1.3), µCO2,Br,dir

der heizwertspezifische CO2-Emissionsfaktor des Brennstoffs (vgl. Kapitel 3.2.2.4) und
ACO2 =90% der CO2-Abscheidegrad.

∆ηCO2-K = wCO2-K · µCO2,Br,dir ·ACO2 (3.17)
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Der Wirkungsgradverlust für die CO2-Abtrennung ergibt sich nach Formel 3.16.
Während die Berechnung des Wirkungsgradverlusts für die CO2-Kompression für

holzartige Biomasse und Steinkohle auf die gleiche Art durchgeführt wird, wird der
Wirkungsgradverlust für die CO2-Abscheidung für holzartige Biomasse auf Grundlage
der Ergebnisse für Steinkohle berechnet. Zwei Einflussfaktoren führen zu einem veränder-
ten Wirkungsgradverlust der CO2-Abscheidung: Die spezifischen CO2-Emissionen der
Brennstoffe (mCO2/mBr) sowie die unterschiedlichen CO2-Konzentrationen im Rauchgas,
die den spezifischen Energieaufwand der chemischen Absorption (wCO2-A) bestimmen.
Diese beiden Faktoren für die Brennstoffe Holz und Steinkohle werden gemäß Formel 3.18
verwendet, um den Wirkungsgradverlust der CO2-Abscheidung für Holz (∆ηCO2-A,Holz)
zu berechnen. Die gleiche Methodik wird für die Berechnung der Wirkungsgradverluste
für Biomethan sowie Biogas verwendet. Weitere Faktoren, wie z. B. höhere Wassergehalte
im Rauchgas von feuchter Biomasse oder kleinere Anlagengrößen für Biogas, werden
hierbei nicht berücksichtigt.

∆ηCO2-A,Holz = ∆ηCO2-A,Steinkohle ·
(mCO2
mBr

· wCO2-A)Holz
(mCO2
mBr

· wCO2-A)Steinkohle
(3.18)

Für die Varianten mit Oxyfuel wird der Wirkungsgradverlust der CO2-Abscheidung
für die Holzbrennstoffe nach Formel 3.19 durchgeführt. Die unterschiedlichen CO2-
Emissionsfaktoren für Holz und Steinkohle werden analog zur Variante Post-Combustion
berücksichtigt. Es werden jedoch spezifische Energieaufwände zur Sauerstofferzeugung
wCO2-A,Oxy (vgl. Formel 3.15) für Steinkohle und Holz verwendet, die aus den verschieden
hohen Sauerstoffgehalten im Brennstoff resultieren.

∆ηCO2-A,Oxy,Holz = ∆ηCO2-A,Oxy,Steinkohle ·
(mCO2
mBr

· wCO2-A,Oxy)Holz
(mCO2
mBr

· wCO2-A,Oxy)Steinkohle
(3.19)

3.1.2 Methodik für KWK-CCS

In der technischen Analyse der Kombination aus KWK und CCS (Kapitel 3.3) wird
untersucht, inwieweit der elektrische und der thermische Wirkungsgrad durch den CCS-
Einsatz in Heizkraftwerken reduziert werden. Hierfür wird zunächst in Kapitel 3.3.1
für die wesentlichen CCS-Varianten qualitativ beurteilt, inwiefern der Einsatz in einem
Heizkraftwerk zu Veränderungen hinsichtlich des Wirkungsgrads führen kann.
Für die Variante Post-Combustion in Verbindung mit KWK wird in Kapitel 3.3.2

berechnet, welche elektrischen und thermischen Wirkungsgradverluste sich durch die
Integration der chemischen Absorption mittels MEA-Wäsche ergeben. Hierfür wird
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ein unterkritischer Dampfkraftprozess nach dem Clausius-Rankine-Prozess als Berech-
nungsgrundlage genommen. Der analysierte Dampfkraftprozess ist in Abbildung 3.2 im
Temperatur-Entropie-Diagramm (T, s-Diagramm) dargestellt. Die Ziffern im Diagramm
bezeichnen die verschiedenen Dampfzustände, die zur besseren Orientierung ebenfalls im
Anlagenschema enthalten sind (vgl. Abbildung 3.3).
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Abbildung 3.2: Analysierter Dampfkraftprozess im T, s-Diagramm

In Erweiterung zum im Kapitel 2.1.2.2 dargestellten einfachen Dampfkraftprozess
werden zur Verbesserung des elektrischen Wirkungsgrads eine Zwischenüberhitzung und
eine zweifache regenerative Speisewasservorwärmung in den Prozess integriert. Bei der
Zwischenüberhitzung (ZÜ) wird der in der Hochdruckturbine teilentspannte Dampf
wieder in den Kessel zurückgeführt und auf das annähernd gleiche Temperaturniveau
wie der Frischdampf erhitzt. Eine Wirkungsgradsteigerung wird dann erreicht, wenn die
mittlere Temperatur der Wärmezufuhr in der ZÜ (von 2 nach 3) höher ist als die mittlere
Temperatur in der Frischdampferzeugung (von 15 nach 1). Eine weitere Wirkungsgrader-
höhung ergibt sich dadurch, dass der innere Wirkungsgrad der Hochdruckturbine (HD)
gesteigert wird, da der Frischdampf nicht bis in das Nassdampfgebiet entspannt wird. Die
höchsten Wirkungsgradsteigerungen lassen sich bei einem ZÜ-Druck von ca. 20% des
Frischdampfdrucks erreichen und betragen knapp 2%-Punkte [vgl. Strauß, 2006, S. 75 ff.].

Durch die Integration einer regenerativen Speisewasservorwärmung wird das auf mög-
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lichst niedrigem Temperaturniveau anfallende Kondensat vorerwärmt, um wiederum die
mittlere Temperatur der Wärmezufuhr im Kessel zu erhöhen. Hierfür werden Dampfmen-
gen aus der Hochdruck- und der Mittel- bzw. Niederdruckturbine entnommen und die
Kondensationsenergie für die Vorerwärmung genutzt. Mit einer zweifachen Speisewasser-
vorwärmung lässt sich bereits eine elektrische Wirkungsgradsteigerung um ca. 4%-Punkte
erreichen. Durch eine weitere Steigerung der Entnahmen lässt sich der Wirkungsgrad
um maximal 7%-Punkte steigern [vgl. Strauß, 2006, S. 79 ff.]. In großen Kondensati-
onskraftwerken werden üblicherweise sieben bis neun Speisewasservorwärmer verbaut,
wobei jede weitere Vorwärmung einen geringeren absoluten Wirkungsgradgewinn bedeutet
[vgl. Tuschy, 2010]. Auf eine Integration von weiteren Vorwärmstufen wird an dieser
Stelle verzichtet, da hierdurch lediglich die Komplexität des Modells gesteigert wird,
jedoch keine wesentlichen Veränderungen der Untersuchungsergebnisse zu erwarten sind:
Durch zusätzliche Vorwärmstufen wird der elektrische Wirkungsgrad weiter gesteigert, so
dass der absolut gleichbleibende Wirkungsgradverlust der MEA-Integration einen relativ
geringeren Wirkungsgradverlust bedeutet.
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Abbildung 3.3: Anlagenschema des analysierten Dampfkraftprozesses

Der elektrische Wirkungsgrad hängt entscheidend von den Frischdampfparametern
(Druck, Temperatur) und den Abdampfparametern ab, die nach der Entspannung in
der ND-Turbine noch vorliegen. Die Frischdampfparameter bei großen Kohlekraftwerken
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betragen bis zu 600 °C und 290 bar [vgl. Schmitz und Schaumann, 2005, S. 137]. In
Strauß [vgl. 2006, S. 75] werden 650 °C und 250 bar angegeben. Eine weitere Steigerung
der Dampftemperatur stellt an die Werkstoffe gesteigerte Festigkeitsanforderungen, so
dass deutlich teurere, austenitische Werkstoffe eingesetzt werden müssen, die den Wir-
kungsgradgewinn wirtschaftlich wieder aufheben. Eine Erhöhung des Frischdampfdruckes
bedeutet ebenfalls einen Materialmehraufwand für Rohrleitungen und Pumpen, der nur
in Kombination mit einer oder mehreren Zwischenüberhitzungen sinnvoll erscheint, da
ansonsten bei zu hohem Druck bereits das Nassdampfgebiet erreicht wird [vgl. Strauß,
2006, S. 75].

Die folgenden Berechnungen basieren auf einem Frischdampfdruck von 150 bar und
einer Frischdampftemperatur von 550 °C, was einem typischen Kondensationskraftwerk
im Bestand bzw. einer relativ modernen KWK-Anlage entspricht. Tabelle 3.1 fasst die
weiteren wesentlichen Kenngrößen des analysierten Dampfkraftprozesses zusammen. Die
Werte im unteren Bereich der Tabelle basieren auf Ergebnissen des Kapitels 3.2.5. Für den
KWK-Betrieb wird eine Unterscheidung in Sommer- und Winterbetrieb vorgenommen.
Diese beiden Betriebsfälle unterscheiden sich dadurch, dass üblicherweise im Winter eine
höhere Vorlauftemperatur für das Fernwärmenetz benötigt wird als im Sommer. Für
den Sommerbetrieb wird mit einer Kondensationstemperatur von 60 °C und für den
Winterbetrieb mit einer Kondensationstemperatur von 100 °C gerechnet.

Die Berechnung des elektrischen Wirkungsgrads im Wasserdampfprozess η∗
el wird

nach Formel 3.20 durchgeführt. Hierbei sind noch keine weiteren Verluste berücksichtigt
(z. B. für Feuerung, Dampferzeuger etc.). Die Bezeichnung der einzelnen Dampf- und
Kondensatmassenströme ṁi in kg/s sowie Enthalpien hi in kJ/kg orientiert sich an den
Bezeichnungen im Anlagenschema (vgl. Abbildung 3.3). Dabei besteht der Zähler aus
den Leistungen der drei Turbinen abzüglich der Leistungen der Speisewasserpumpen und
der Nenner aus der im Kessel und in der ZÜ zugegebenen Leistung.

η∗
el = ṁ1 · (h1 − h2) + ṁ3 · (h3 − h4) + ṁ4 · (h4 − h5) − ṁ6 · (h7 − h6)

ṁ15 · (h1 − h15) + ṁ2 · (h3 − h2)

+ −ṁ9 · (h10 − h9) − ṁ13 · (h14 − h13)
ṁ15 · (h1 − h15) + ṁ2 · (h3 − h2) (3.20)

Im KWK-Betrieb wird neben dem elektrischen Wirkungsgrad ebenfalls der thermische
Wirkungsgrad im Wasserdampfprozess η∗

th nach Formel 3.21 berechnet. Hierbei wird die
im Zähler berechnete Kondensationsenthalpie für die Erwärmung des Fernwärmewassers
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Tabelle 3.1: Kenngrößen des analysierten Dampfkraftprozesses, eigene Darstellung mit
Daten aus Strauß [2006, S. 71 f.], Tuschy [2010], Kapitel 3.2.5

Größe Einheit Wert

Frischdampftemperatur °C 550
Frischdampfdruck bar 150
Druckverlust Kessel % 10
ZÜ-Temperatur °C 550
ZÜ-Druck bar 30
Druckverlust ZÜ % 10
Entnahme 1 (HD) bar 30
Entnahme 2 (MD/ND) bar 2
Wirkungsgrad HD-Turbine % 92
Wirkungsgrad MD-/ND-Turbine % 90
Kondensationsdruck für Stromerzeugung bar 0,05
Kondensationstemperatur für KWK Sommer °C 60
Kondensationstemperatur für KWK Winter °C 100
Temperaturdifferenz HD-/MD-Vorwärmung °C 3
Unterkühlung Kondensat HD-/MD-Vorwärmung °C 3
Wirkungsgrad Speisewasserpumpen % 90
Wirkungsgrad Feuerung % 98
Wirkungsgrad Dampferzeuger % 93
Wirkungsgrad Generator % 98,5

Heizwert Steinkohle GJ/t 25,29
CO2-Emissionsfaktor t/GJ 0,108
CO2-Abscheidegrad % 90
MEA-Energieaufwand (bezogen auf
abgeschiedene CO2-Masse)

MJ/kg 2,96

MEA-Regenerationstemperatur °C 120
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genutzt.

η∗
th = ṁ5 · (h5 − h6)

ṁ15 · (h1 − h15) + ṁ2 · (h3 − h2) (3.21)

Der elektrische bzw. thermische Wirkungsgrad im Wasserdampfprozess wird mit einem
weiteren Faktor dV,el bzw. dV,th korrigiert (vgl. Formel 3.22), um den elektrischen bzw.
thermischen Wirkungsgrad zu berechnen. Der Faktor dV,el beinhaltet Verluste in der
Feuerung, im Dampferzeuger und im Generator. Hierbei kann von einem Wert von 89,5%
ausgegangen werden, der sich aus mittleren Verlusten in der Feuerung (1% bis 3%), im
Dampferzeuger (6% bis 8%) und im Generator (1% bis 2%) ergibt [vgl. Strauß, 2006,
S. 100]. Für den Faktor dV,th wird vom gleichen Wert ausgegangen; zwar entfallen die
Generatorverluste, es kommen jedoch die Fernheizpumpen im Heizkraftwerk hinzu.

ηel = dV,el · η∗
el ηth = dV,th · η∗

th (3.22)

Für die Integration von CCS wird ein gewisser Niederdruckdampfanteil ṁ4b für die
Regeneration des chemischen Absorbens eingesetzt. Der Dampfdruck der Entnahme 2
(nach der MD-Turbine) von 2,0 bar ist hierfür gezielt ausgelegt, da bei diesem Druck der
Dampf bei 120 °C auskondensiert, was den Anforderungen des MEA-Prozesses entspricht:
In der Literatur liegen Angaben für den Temperaturbereich der MEA-Regeneration von
100 °C bis 140 °C und für den Druckbereich von 2 bar bis 5 bar vor [vgl. Metz et al., 2005,
S. 115], [vgl. Göttlicher, 1999, S. 45]. Der Massenstrom ṁ4b, der für die MEA-Regeneration
eingesetzt wird, fehlt in der Folge in der Niederdruckturbine zur Stromerzeugung sowie in
den Heizkondensatoren zur Fernwärmeerzeugung, so dass hierdurch sowohl der elektrische
als auch der thermische Wirkungsgrad reduziert werden. Der Massenstrom ṁ4b errechnet
sich nach Formel 3.23, wobei ṁCO2 den abgeschiedenen CO2-Strom in kg/s und wCO2-A

den spezifischen MEA-Energieaufwand in GJ/t darstellen (vgl. Formel 3.13).

ṁ4b = ṁCO2 · wCO2-A
h4b − h9b

(3.23)

Der abgeschiedene CO2-Strom ṁCO2 ergibt sich nach Formel 3.24. Hierbei sind ĖBr

die Feuerungswärmeleistung in kW, µCO2,Br,dir der direkte CO2-Emissionsfaktor des
Brennstoffs in g/kWh (vgl. Formel 3.5) und ACO2 =90% der CO2-Abscheidegrad.

ṁCO2 = ĖBr · µCO2,Br,dir ·ACO2 (3.24)

Der errechnete Wirkungsgradverlust für die Variante Post-Combustion in Verbindung
mit KWK wird geringer sein als die Wirkungsgradverluste für die CO2-Abscheidung
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für Bio-CCS in Kapitel 3.2.6, da in den thermodynamischen Berechnungen keine wei-
teren elektrischen Verluste wie für den Betrieb der Wäscher-Kolonne oder zusätzlicher
Pumpen enthalten sind (vgl. Kapitel 3.3.1), sondern nur der Wirkungsgradverlust im
Dampfkraftprozess berechnet wird. Um diesen Effekt mit zu berücksichtigen und vergleich-
bare Wirkungsgradverluste im Kondensationsprozess wie im Kapitel 3.2.6 zu erhalten
(8,0% für Steinkohle), wird für den Kondensationsprozess der elektrische Wirkungs-
gradverlust für Pumpen, Gebläse etc. (∆ηCO2-A,Pumpen) nach Formel 3.25 berechnet.
Hierbei wird der auf Basis des Dampfkraftprozesses errechnete Wirkungsgradverlust
∆ηCO2-A,DKP für den Kondensationsbetrieb (5,4%) von dem im Kapitel 3.2.6 berechneten
Wirkungsgradverlust im Kondensationsbetrieb für Steinkohle (∆ηCO2-A=8,0%) substra-
hiert. ∆ηCO2-A,Pumpen=2,6% wird in gleicher Höhe für die KWK-Varianten übernommen,
so dass sich diese nur durch den Wirkungsgradverlust im Dampfkraftprozess ∆ηCO2-A,DKP

unterscheiden.

∆ηCO2-A,Pumpen = ∆ηCO2-A − ∆ηCO2-A,DKP (3.25)

3.2 Analyse der Kombination aus Biomasse und CCS

Im Folgenden werden zunächst für den CCS-Einsatz geeignete Biomassen ausgewählt,
bevor ein CCS-relevanter Brennstoffvergleich zwischen den Festbrennstoffen Holz und
Kohle durchgeführt wird. Im Kapitel 3.2.3 werden die wesentlichen Technologiepfade für
Bio-CCS analysiert. Um die Veränderung des spezifischen Energieaufwands und die unter-
schiedlichen Wirkungsgradverluste zu berechnen, werden anschließend die Veränderungen
für die CO2-Kompression und den CO2-Transport untersucht.

3.2.1 Auswahl geeigneter Biomassen

In diesem Kapitel werden diejenigen Biomassen für die folgenden Analyseschritte ausge-
wählt, deren Brennstoffeigenschaften und Verbrennungsverhalten darauf schließen lassen,
dass sie für den Einsatz in Heizkraftwerken und somit auch für den Einsatz mit Bio-CCS
geeignet sind. In Tabelle 3.2 sind die wesentlichen Bewertungsfaktoren dargestellt, die
im Kapitel 2.1.1.4 und Kapitel 2.1.1.5 im Bereich der Grundlagen näher beschrieben
worden sind. Aus diesen Kapiteln sind für die einzelnen Biomassesorten sowie Steinkohle
und Braunkohle ebenfalls die Werte übernommen worden. Es sind diejenigen Werte fett
markiert, die mit hoher Wahrscheinlichkeit zu Problemen führen werden. Die entsprechen-
den Biomassen sind deswegen für einen Bio-CCS-Einsatz weniger gut geeignet. Kursiv
dargestellt sind diejenigen Faktoren, die ein Risiko bedeuten können.
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Tabelle 3.2: Bewertungsfaktoren für die Auswahl geeigneter Biomassen für CCS (Asche-
schmelzverhalten, Chlorgehalt), eigene Darstellung mit Daten für Biomasse
aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], Daten für Steinkohle aus Jannsen
[2008, Anhang 8], Daten für Braunkohle aus Muhammadieh [2007, S. 117]

Ascheschmelzverhalten
Chlor-
gehaltSinter-

beginn
Erwei-
chungs-
punkt

Halb-
kugel-
punkt

Fließ-
punkt

°C °C °C °C %

Steinkohle 901 1265 1411 1441 0,17
Braunkohle k.A. 1182 1355 1441 0,03
Nadelholz 1171 1389 1521 1530 0,01
Laubholz 1190 1265 1310 1420 0,02
Getreidestroh 931 960 1168 1214 0,25
Getreideganzpflanzen 854 886 1043 1080 0,18
Getreidekörner 705 736 797 851 0,09
Miscanthus 861 973 1097 1170 0,22

Bei den Bewertungsfaktoren handelt es sich zum einen um das Ascheschmelzverhalten.
Der Sinterbeginn tritt bei Getreidekörnern bereits bei knapp über 700 °C und somit
bei relativ niedrigen Temperaturen ein. Auch bei Miscanthus und Getreideganzpflanzen
liegt der Sinterbeginn bei knapp über 850 °C, weil diese Brennstoffe die Getreidekörner
ebenfalls enthalten. Da die Verbrennungstemperatur bereits in Wirbelschichtkesseln bei
ca. 850 °C liegt, drohen durch den Einsatz von Getreidekörnern oder Getreideganzpflanzen
erhebliche Ascheanbackungen im Feuerraum und an Wärmetauscherflächen, so dass diese
für die weitere Analyse ausgeschlossen werden. Die Verbrennungstemperatur in Staub-
und Rostfeuerungen liegt in der Regel deutlich über 850 °C.
Als weiterer Bewertungsfaktor wird der Chlorgehalt näher untersucht. Hohe Chlorge-

halte führen vor allem bei Getreidestroh besonders an den Wärmeübertragungsflächen
zu Hochtemperatur-Chlorkorrosionen und werden deswegen für die folgende Analyse
ausgeschlossen [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 510]. Darüber hinaus weist halmgutartige
Biomasse im Vergleich zu holzartiger Biomasse relativ hohe Staubemissionen auf, da die
bei der Halmgutverbrennung entstehenden Partikel sehr fein sind und eine geringe Dichte
aufweisen [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 104].
Es ist deutlich zu erkennen, dass holzartige Biomasse innerhalb der Biomassen die
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besten Eigenschaften aufweist, um Stein- oder Braunkohle in Heizkraftwerken mit CO2-
Abscheidung zu substituieren. Tabelle 3.2 zeigt sogar auf, dass die Ascheschmelztempera-
turen von holzartiger Biomasse größtenteils höher sind als bei den beiden Kohlesorten.

Neben der holzartigen Biomasse ist an dieser Stelle auch das in Kapitel 2.1.1.7 beschrie-
bene Biomethan zu nennen. Da Biomethan als aufbereitetes Biogas bereits Erdgasqualität
aufweist, entfällt die Prüfung der Eignung und ein tiefergehender technischer Vergleich:
Eine Substitution von fossilem Erdgas durch Biomethan ist problemlos möglich, da sich
das Biomethan bei der Einspeisung in das Erdgasnetz ohnehin mit diesem vermischt.

3.2.2 CCS-relevanter Brennstoffvergleich zwischen Kohle und Holz

Nachdem im vorangegangenen Kapitel holzartige Festbrennstoffe (Nadelholz und Laub-
holz) als geeignete Biomasse festgelegt worden sind, werden diese im Folgenden mit dem
fossilen Brennstoff Kohle verglichen. Dieser Vergleich wird durchgeführt, um mögliche
Vor- und Nachteile für die späteren Technologiepfade herauszuarbeiten.

Wie im Kapitel 2.1.1.4.1 bereits dargestellt, unterscheidet sich die Elementarzusam-
mensetzung von Kohlen und holzartigen Energieträgern erheblich. Kohlen weisen einen
deutlich höheren Kohlenstoffgehalt auf und beinhalten dafür deutlich weniger Sauerstoff.
Der Wasserstoffgehalt ist annähernd gleich. Hierdurch ergibt sich der deutlich höhere
Heizwert der Kohlen (vgl. Kapitel 3.2.2.1), da sich Kohlenstoff unter einer Energiefreiga-
be von 393,5 kJ/mol mit Sauerstoff verbindet, während Wasserstoff bei der Oxidation
lediglich 285,9 kJ/mol an Wärme abgibt [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 402].

3.2.2.1 Übliche Wassergehalte und Heizwerte

Die Begriffe Wassergehalt und Heizwert sind in der Praxis eng miteinander verknüpft, da
der Wassergehalt den Heizwert entscheidend beeinflusst. Während der Wassergehalt von
Steinkohle mit knapp 10% relativ gering ist, weisen Braunkohlen üblicherweise Wasserge-
halte von knapp über 50% auf [vgl. Schiffer und Maaßen, 2009, S. 13]. Erntefrisches Holz
hat üblicherweise 50% bis 60% Wassergehalt. Ein hoher Wassergehalt macht sich vor
allem an zwei Stellen negativ bemerkbar: Zum einen steigen die spezifischen Transport-
aufwendungen, wenn statt des Brennstoffs größtenteils Wasser transportiert wird. Zum
anderen führt ein hoher Wassergehalt zu Nachteilen in der Verbrennung (niedrigere Feue-
rungswärmeleistung, größerer Rauchgasvolumenstrom, erhöhte Korrosionsgefahr durch
Kondensatbildung). Darüber hinaus ergibt sich bei einem hohen Wassergehalt in der
Biomasse durch das größere Rauchgasvolumen im Vergleich zur Steinkohleverbrennung
eine niedrigere CO2-Konzentrationen [vgl. Cavezzali et al., 2009, S. xiv]. Dieser Aspekt
wird im Kapitel 3.2.2.5 näher ausgeführt und wird im Bereich der wirtschaftlichen Analyse
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ebenfalls berücksichtigt.
Um diese Nachteile zu vermeiden, können sowohl Braunkohlen als auch holzartige

Energieträger getrocknet und somit veredelt werden. Bislang wird zwar der überwiegende
Anteil der in Deutschland geförderten Braunkohle im rohen Zustand zur Stromerzeugung
eingesetzt (91%), doch es existieren zwei Veredelungsprodukte, die ebenfalls für die
Stromerzeugung eingesetzt werden können: Kohlenstaub und Wirbelschichtkohle, die
derzeit vor allem in der Kalk- und Zementindustrie zum Einsatz kommen. Deren Anteile
haben im Jahr 2008 an der gesamten Braunkohleförderung 2,3% ausgemacht (davon
3,53Mio. t Kohlenstaub und 0,59Mio. t Wirbelschichtkohle). Braunkohlenstaub hat bei
einem Wassergehalt von 11% einen Heizwert von 21MJ/kg bis 23MJ/kg. Wirbelschicht-
braunkohle hat 15% bis 19% Wassergehalt und weist einen Heizwert von 19MJ/kg bis
21MJ/kg auf [vgl. Schiffer und Maaßen, 2009, S. 19 f., S. 61 ff.].

Holzartige Biomassen werden üblicherweise in Form von Holzhackschnitzeln eingesetzt.
Bei erntefrischem Holz beträgt der Wassergehalt zwischen 45% und 60%. Lufttrockenes
Holz weist in Abhängigkeit von der Jahreszeit 10% bis 20% Wassergehalt auf. Wird die
holzartige Biomasse zu Holzpellets veredelt, so liegen die Wassergehalte typischerweise
zwischen 7% und 10% [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 358].
In Abbildung 3.4 werden die Heizwerte für die unterschiedlichen Kohle- und Holzsor-

ten in Abhängigkeit von den typischen Wassergehalten dargestellt. Es ist deutlich zu
erkennen, dass erntefrisches Holz bei ähnlichen Wassergehalten (ca. 50% bis 60%) etwas
niedrigere Heizwerte im Vergleich zu roher Braunkohle aufweist. Im veredelten Bereich
ist zu erkennen, dass sowohl lufttrockenes Holz als auch Holzpellets bei vergleichbarem
Wassergehalt (10% bis 20%) einen um ca. 25% geringeren Heizwert als die aufberei-
tete Wirbelschichtbraunkohle bzw. Braunkohlenstaub aufweisen. Die Ursache für diese
größere Differenz gegenüber den hohen Wassergehalten liegt darin, dass bei geringen
Wassergehalten die übrigen Elemente (vor allem Kohlenstoff) einen stärkeren Einfluss
haben. Durch diesen Effekt weist Steinkohle mit dem höchsten Kohlenstoffgehalt auch
deutlich den höchsten Heizwert auf.

3.2.2.2 Relevante Emissionen

In Kapitel 2.1.1.4.1 ist aufgezeigt worden, dass die Gehalte an Stickstoff und Schwefel
sowohl in Steinkohle als auch in Braunkohle erheblich höher sind als die Werte für Holz
[vgl. Kapfer, 2005, S. 89], (vgl. Abbildung 2.5). Die im Brennstoff enthaltenen Stickstoff-
und Schwefelgehalte beeinflussen direkt die entstehenden NOx- und SO2-Emissionen, die
zum einen aus Gründen der Luftreinhaltung herausgefiltert werden müssen und zum
anderen für die CO2-Abscheidung mittels chemischer Absorption äußerst gering gehalten
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Abbildung 3.4: Vergleich der Wassergehalte und Heizwerte von Kohle und Holz, eigene
Darstellung mit Daten für Holz aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.],
Kaltschmitt et al. [2009, S. 358], für Kohle aus Fritsche [2010a], Schiffer
und Maaßen [2009, S. 63 ff.]

werden müssen [vgl. Karampinis und Grammelis, 2012, S. 3], (vgl. Kapitel 2.1.1.5.2). Die
Chlorgehalte sind bei den Kohlen zwar etwas höher als bei holzartigen Brennstoffen, sind
jedoch mit <0,2% noch in einem Bereich, der keine Hochtemperatur-Chlorkorrosion
erwarten lässt.

Der Vergleich der Kalium-, Magnesium- und Kalziumgehalte wird an dieser Stelle nicht
explizit durchgeführt. Diese drei Elemente haben einen entscheidenden Einfluss auf das
Ascheschmelzverhalten, wobei Kalium und Magnesium die Ascheschmelztemperaturen
absenken und Kalzium diese anhebt. Da im vorangegangenen Kapitel bereits aufgezeigt
worden ist, dass vor allem Nadelholz als auch Laubholz jeweils zumindest gleich oder sogar
höhere Ascheschmelztemperaturen als Braun- und Steinkohle aufweisen, kann davon
ausgegangen werden, dass holzartige Brennstoffe vergleichbare Elementargehalte an Ma-
gnesium und Kalzium aufweisen. Für fossile Brennstoffe werden geringere Kaliumgehalte
als für holzartige Biomasse erwartet (vgl. Kapitel 2.1.1.4.1).
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3.2.2.3 Sauerstoffbedarf

Aufgrund des höheren Kohlenstoffanteils ergibt sich für Steinkohle ein deutlich höherer
Sauerstoffbedarf für die Oxidation, der bei der Verbrennung zugeführt werden muss:
Der Sauerstoffbedarf bezogen auf die trockene Brennstoffmasse beträgt ca. 2,6 kg/kg
(vgl. Abbildung 3.5). Bei knapp 10% Sauerstoff in der Trockenmasse ergeben sich
2,48 kg/kg, die an Sauerstoff über die Verbrennungsluft zugegeben werden muss. Bei der
Oxidation der im Laubholz enthaltenen brennbaren Bestandteile werden rund 1,8 kg/kg
an Sauerstoff in Bezug auf die Trockenmasse benötigt, wobei im Brennstoff bereits 45%
Sauerstoff enthalten sind. Es ergibt sich ein zusätzlicher spezifischer Sauerstoffbedarf von
1,33 kg/kg, was knapp 54% des Wertes für Steinkohle entspricht. Auf diesen Aspekt wird
im Technologiepfad Oxyfuel näher eingegangen (vgl. Kapitel 3.2.3.2).
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Abbildung 3.5: Sauerstoffbedarf in Bezug auf die trockene Brennstoffmasse für die voll-
ständige Oxidation des enthaltenen Kohlenstoffs, Wasserstoffs und Schwe-
fels in Kohle und Holz, eigene Berechnung mit Daten für Holz aus Hart-
mann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a], vgl. Anhang
Tabelle A.10

3.2.2.4 Spezifische CO2-Emissionen

Bei den im Folgenden dargestellten spezifischen CO2-Emissionen handelt es sich um die
CO2-Emissionen, die bei der Energieumwandlung technisch abgeschieden werden können.
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Inwieweit diese CO2-Emissionen vor dem Hintergrund einer CO2-Bilanz zu insgesamt
negativen CO2-Emissionen führen können, wird im Kapitel 5 näher untersucht.

Die Höhe der CO2-Emissionen, die abgeschieden und gespeichert werden können, hängt
direkt vom Kohlenstoffgehalt des Brennstoffs ab. Da Steinkohle in der Elementaranalyse
den höchsten Kohlenstoffgehalt im wasserfreien Zustand aufweist, kann in Bezug auf
die Brennstoffmasse aus trockener Steinkohle am meisten CO2 abgeschieden werden.
Dieses Verhältnis wird zusätzlich dadurch verstärkt, dass Steinkohle üblicherweise einen
Wassergehalt von nur knapp 10% aufweist, während rohe Braunkohle und Holz im
erntefrischen Zustand ca. 50% Wassergehalt aufweisen (vgl. Kapitel 3.2.2.1).
Abbildung 3.6 stellt für die vier untersuchten Brennstoffe zunächst die spezifischen

CO2-Emissionen bezogen auf die Brennstoffmasse dar. Hierbei ist ein Wassergehalt von
10% gewählt worden, was dem üblichen Wassergehalt von Steinkohle, Braunkohlen-
staub sowie Holzpellets entspricht (vgl. Kapitel 3.2.2.1). Wie erwartet weist Steinkohle
durch den hohen elementaren C-Gehalt mit 2,72 kg/kg die höchsten spezifischen CO2-
Emissionen bezogen auf die Brennstoffmasse auf. Die holzartigen Biomassen kommen
durch den geringeren C-Gehalt auf brennstoffspezifische CO2-Emissionen von 1,59 kg/kg
bzw. 1,66 kg/kg, was über 40% weniger ist. Bezieht man die CO2-Emissionen jedoch auf
den Heizwert des eingesetzten Brennstoffs, so ergeben sich deutlich kleinere Unterschiede:
Braunkohlenstaub emittiert mit 0,118 kg/MJ am meisten Kohlenstoffdioxid. Laubholz
liegt mit 0,097 kg/MJ knapp 20% niedriger. Die hier berechneten Werte liegen geringfügig
über den spezifischen CO2-Emissionen, die die deutsche Emissionshandelsstelle für die
Ermittlung der CO2-Emissionen vorschreibt: Für Braunkohle betragen die spezifischen
CO2-Emissionen dort 0,098 kg/MJ bis 0,101 kg/MJ und für Steinkohle 0,093 kg/MJ bis
0,096 kg/MJ [vgl. DEHSt, 2007, S. 1]. In Gómez et al. [vgl. 2006, S. 2.16] werden die spezifi-
schen CO2-Emissionen für Braunkohle in einem Bereich von 0,091 kg/MJ bis 0,115 kg/MJ
und für Steinkohle in einem Bereich von 0,095 kg/MJ bis 0,101 kg/MJ angegeben. Die
Unterschiede zu dieser Studie können sich zum einen durch verschiedene Heizwerte und
zum anderen dadurch ergeben, dass ein Teil des Kohlenstoffs in der Asche eingelagert
wird und bei der Berechnung für Abbildung 3.6 nicht zum Abzug gebracht wird.

Ein ähnliches Bild ergibt sich bei einem Wassergehalt von 50% (vgl. Abbildung 3.7).
Hierbei handelt es sich um erntefrisches Holz bzw. um rohe Braunkohle. Steinkohle
weist üblicherweise keine Wassergehalte von 50% auf. Die auf den Heizwert bezogenen
CO2-Emissionen von Braunkohle liegen mit 0,131 kg/MJ um ca. 11% höher als bei
einem Wassergehalt von 10%. Dieser Anstieg ist dadurch begründet, dass der Heizwert
gegenüber dem niedrigeren Wassergehalt überproportional gefallen ist: Der enthaltene
Wasseranteil schmälert zum einen den Brennstoffanteil und zum anderen geht ein gewisser
Energiebetrag über die Rauchgasfeuchte verloren. Der Abstand zu den holzartigen
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Abbildung 3.6: Massen- und energiespezifische CO2-Emissionen für Kohle und Holz (10%
Wassergehalt), eigene Berechnung mit Daten für Holz aus Hartmann et al.
[2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a], vgl. Anhang Tabelle A.10

Biomassen bleibt annähernd gleich und beträgt etwa 15%. Die berechneten Werte für
holzartige Biomassen lassen sich auch an anderer Stelle in gleicher Größenordnung
wiederfinden: Quaschning [vgl. 2002, S. 1] weist für Holz (ohne Angabe des Wassergehalts)
einen CO2-Emissionsfaktor von 0,116 kg/MJ aus. In Eggleston et al. [vgl. 1996, S. 1.6] wird
für feste Biomasse ein spezifischer C-Emissionsfaktor von 29,9 t/TJ angegeben, was einem
spezifischen CO2-Emissionsfaktor von 0,110 kg/MJ entspricht. Mit 0,112 kg/MJ liegt die
Angabe in Gómez et al. [vgl. 2006, S. 2.17] zwischen den beiden vorgenannten Werten und
es wird darüber hinaus ein möglicher Wertebereich für spezifische CO2-Emissionsfaktoren
von 0,095 kg/MJ bis 0,132 kg/MJ für holzartige Brennstoffe definiert.

Der Verwendung der Größe spezifische CO2-Emissionen pro eingesetzter Energie wird
dann besonders bedeutend, wenn es zukünftig darum geht, möglichst hohe negative
Emissionen zu erzielen und gleichzeitig die dabei entstehende Energie zu nutzen.

3.2.2.5 Rauchgasvolumen und CO2-Konzentration im Rauchgas

Im Folgenden wird das bei der Verbrennung anfallende Rauchgasvolumen und der darin
enthaltene CO2-Anteil errechnet. Für die eingesetzten Brennstoffe Steinkohle, Braunkohle,
Nadelholz und Laubholz wird die Rauchgasstoffmenge bei unterschiedlichen Wassergehal-
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Abbildung 3.7: Massen- und energiespezifische CO2-Emissionen für Kohle und Holz (50%
Wassergehalt), eigene Berechnung mit Daten für Holz aus Hartmann et al.
[2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a], vgl. Anhang Tabelle A.10

ten (0%, 10%, 50%) berechnet. Abbildung 3.8 stellt die bei der Verbrennung entstehenden
Rauchgasvolumina dar, die auf die spezifischen Heizwerte der Brennstoffe bezogen werden.
Für Steinkohle ist nur ein Wassergehalt von 10% in der Praxis üblich. Es ist zu erkennen,
dass Braunkohle bei allen untersuchten Wassergehalten das größte und die Biomassen
das niedrigste spezifische Rauchgasvolumen aufweisen. Dies hängt damit zusammen, dass
Biomassen höhere elementare Sauerstoffgehalte beinhalten und somit der Brennluftbedarf
geringer ist. Hierdurch wird der Stickstoffgehalt in den Rauchgasen („Ballast“) reduziert.
Dass sich dieser Abstand zwischen holzartiger Biomasse und den Kohlen bei größeren
Wassergehalten reduziert, hängt ebenfalls mit dem hohen Sauerstoffgehalt der Biomasse
zusammen: Zum einen wird durch den höheren Wassergehalt der Sauerstoffbedarf redu-
ziert, so dass der „Ballast-Effekt“ geringer wird; zum anderen haben fossile Energieträger
bei gleichem Wassergehalt höhere Heizwerte, so dass sich das aus dem Wasser entstehende
Rauchgasvolumen bei den Kohlen auf einen höheren Heizwert verteilen kann.
Die nur geringe Zunahme des Rauchgasvolumens durch den steigenden Wassergehalt

stellt einen erheblichen Unterschied zum Brennstoffvolumen dar, das durch einen hohen
Wassergehalt erheblich vergrößert wird und sich dementsprechend auf die Transportkosten
auswirkt [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 585 ff.], (vgl. Kapitel 2.2.1.3).
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Abbildung 3.8: Heizwertspezifisches Rauchgasvolumen für Kohle und Holz (0%, 10%
und 50% Wassergehalt), eigene Berechnung mit Daten für Holz aus
Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a], vgl.
Anhang Tabelle A.11 und Tabelle A.12

Für die anschließende CO2-Abscheidung ist die CO2-Konzentration im Rauchgas von
besonderer Bedeutung. In Abbildung 3.8 ist ebenfalls der volumenbasierte CO2-Anteil
als Prozentangabe dargestellt, was dem stofflichen Anteil entspricht. Der Massenanteil
wird für die CO2-Konzentration nicht angegeben, da die CO2-Konzentration für die
CO2-Abscheidung im Bereich der Grundlagen ebenfalls auf volumenbasierte Angaben
basiert (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2).

Die CO2-Konzentration ist bei niedrigen Wassergehalten am höchsten, da die enthaltene
CO2-Stoffmenge mit weniger Rauchgas ins Verhältnis gesetzt wird. Bei einem theoretischen
Wassergehalt von 0% hätte Laubholz mit 13,0% die größte CO2-Konzentration im
Rauchgas. Bei einem realistischen Wassergehalt von 10% hätten alle Brennstoffe einen
relativ einheitlichen CO2-Gehalt im Rauchgas von 12,6% bis 12,8%. Mit zunehmendem
Wassergehalt fällt die CO2-Konzentration bei den Biomassen stärker als bei den fossilen
Energieträgern, so dass bei einem Wassergehalt von 50% die holzartige Biomasse eine
CO2-Konzentration von nur noch 11,0% aufweist, während feuchte Braunkohle noch
11,3% an CO2 im Rauchgas enthält. Dieser Effekt rührt daher, dass der zunehmende
Wasserdampf bei dem geringeren Rauchgasvolumen der (trockenen) Biomasseverbrennung

172



3 Technische Analyse

einen größeren Einfluss hat. Diese Werte stimmen größenordnungsmäßig mit Berechnungen
an anderer Stelle überein: Es werden 13% an CO2 im Rauchgas von Kohlekraftwerken [vgl.
Radgen et al., 2006, S. 43] und 11,9% an CO2 im Rauchgas von Biomasse-Kraftwerken
mit 50% Wassergehalt berichtet [vgl. Cavezzali et al., 2009, S.D5-17].
Die hier vorgestellten CO2-Konzentrationen beziehen sich auf die Rauchgaszusam-

mensetzung, wie sie direkt nach der Verbrennung vorliegt. Üblicherweise wird die CO2-
Abtrennung im Falle der CCS-Prozessvariante Post-Combustion jedoch bei deutlich
niedrigeren Temperaturen von ca. 60 °C durchgeführt (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2). Hierdurch
wird der maximale Wassergehalt, den das Rauchgas aufnehmen kann, in Bezug auf
das trockene Rauchgas auf ca. 155 g/kg reduziert (eigene Berechnung mit Daten aus
Beitz und Grote [1997, S.D 23, S.D 45]). Während dieser Wert von allen Brennstof-
fen bei einem Wassergehalt von 0% bis 30% deutlich unterschritten wird (27 g/kg bis
117 g/kg), weist holzartige Biomasse mit einem Wassergehalt von 50% aufgrund des
höheren Wasserstoffgehalts im Brennstoff und des geringeren Verbrennungsluftbedarfs
einen rauchgasspezifischen Wasserdampfgehalt von 175 g/kg bis 185 g/kg auf. Somit
würden 20 g/kg bis 30 g/kg an Wasserdampf auskondensieren, was den CO2-Anteil im
Rauchgas um ca. 0,5%-Punkte erhöht. Dies wiederum entspricht dem CO2-Gehalt von
Braunkohle mit einem Wassergehalt von 50% (vgl. Anhang Tabelle A.13).
Die errechneten Ergebnisse bestätigen die Einschätzung von Vattenfall, dass bei der

Biomasse-Verbrennung Rauchgase mit durchaus hohen CO2-Konzentrationen entstehen
[vgl. Vattenfall, 2009a, S. 7]. In Karlsson und Byström [vgl. 2011, S. 18] wird davon ausge-
gangen, dass die CO2-Konzentration in den Rauchgasen bei der Biomasse-Verbrennung
mit 14% bis 17% höher liegen als bei der Steinkohle-Verbrennung (13% bis 15%).

3.2.2.6 Zwischenfazit

In Tabelle 3.3 werden die wesentlichen Erkenntnisse des CCS-relevanten Brennstoff-
vergleichs zwischen Kohle und Holz dargestellt. Als Zwischenfazit kann festgehalten
werden, dass Holz gegenüber Steinkohle zwar einen deutlich niedrigeren Kohlenstoffgehalt
aufweist, jedoch in einer Reihe von weiteren Kategorien technische Vorteile bietet (z. B.
Stickstoff- oder Schwefelgehalte).

3.2.3 Analyse der wesentlichen Bio-CCS-Technologiepfade

Im Folgenden werden die im Bereich der Grundlagen vorgestellten Methoden der CO2-
Abscheidung (vgl. Kapitel 2.1.3.1) für ihren Einsatz in Kombination mit Biomasse näher
untersucht. Nach Rhodes und Keith [vgl. 2008, S. 322] können grundsätzlich alle CCS-
Techniken, die derzeit für fossile Energieträger entwickelt und erprobt werden (v. a. IGCC
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Tabelle 3.3: Ergebnisübersicht des Brennstoffvergleichs zwischen Kohle und Holz

Kriterium Kohle Holz Kommentar

Ascheschmelz-
verhalten

O O/+ Vor allem Nadelholz weist höhere Ascheschmelztem-
peraturen als die Kohlen auf.

Wassergehalt +/- +/- Sowohl rohe Braunkohle als auch erntefrisches Holz
weist Wassergehalte von 50% auf. Durch Trocknung
können jeweils Wassergehalte von <20% erreicht
werden, was technische Probleme vermeidet (Korro-
sion, geringere Verbrennungstemperatur).

C-Gehalte + - Sowohl Braun- als auch Steinkohlen weisen deutlich
höhere C-Gehalte auf, was höhere CO2-Emissionen
erwarten lässt, die abgeschieden werden können.

O-Gehalte - + Höhere Sauerstoffgehalte im Holz führen zwar zu
niedrigeren Heizwerten, haben aber den Vorteil des
geringeren spezifischen Sauerstoffbedarfs.

N-/S-Gehalte - + Durch deutlich niedrigere Stickstoff- und Schwefel-
gehalte im Holz enthält das Rauchgas weniger NOx-
und SO2-Emissionen.

Chlorgehalte O/+ + Holz weist deutlich niedrigere Chlorgehalte als Stein-
kohle auf, Braunkohle ist ähnlich wie Holz.

Spez. CO2-
Emissionen

O O Die spezifischen CO2-Emissionen der Kohlen bezo-
gen auf den Heizwert sind ähnlich wie bei Holz.

CO2-Konzen-
tration im
Rauchgas

+ +/O Die CO2-Konzentrationen im Rauchgas sind bei ge-
ringen Wassergehalten annähernd gleich, bei höhe-
ren Wassergehalten (50%) sind diese bei Biomasse
etwas geringer als bei Braunkohle.

und Oxyfuel), auch für biogene Energieträger angewendet werden. Für die Analyse werden
vier Bio-CCS-Technologiepfade definiert, bei denen der CO2-Abscheidungsprozess bislang
am weitesten entwickelt ist:

• Holz in Verbindung mit Post-Combustion-Technologie,
• Holz in Verbindung mit Oxyfuel-Technologie,
• Holz in Verbindung mit Pre-Combustion-Technologie (IGCC) und
• Biomethan in Verbindung mit Post-Combustion-Technologie.

Die vier genannten Technologien werden auch von der IEA als die aussichtsreichsten
CCS-Varianten eingeschätzt [vgl. Finkenrath, 2011, S. 22]. Im Rahmen des Forschungs-
projekts TESBiC (Techno-Economic Study of Biomass to Power with CO2 Capture) sind
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die drei Festbrennstoffvarianten ebenfalls als besonders geeignet bewertet worden [vgl.
Bhave et al., 2012, S. 7 ff.]. In Kapitel 3.2.3.5 werden weitere Bio-CCS-Technologiepfade
betrachtet (z. B. Chemical/Carbonate Looping oder CO2-Speicherung in Algen). Hierbei
befindet sich die jeweilige CO2-Sequestrierungstechnologie noch in einer relativen frühen
Entwicklungsphase.

3.2.3.1 Holz und Post-Combustion

Bislang basiert ein Großteil der weltweit geplanten CCS-Projekte auf der Post-Combus-
tion-Technologie. Von den 23 geplanten Anlagen soll in drei Anlagen ebenfalls Biomasse
eingesetzt werden (vgl. Kapitel 2.1.3.1.5).
Durch den Einsatz von Holz als Brennstoff kann sich ein Wechsel der Feuerungsart

ergeben, da üblicherweise für fossile CCS-Kraftwerke Staubfeuerungen eingesetzt werden,
die für die Verbrennung von erntefrischer Biomasse normalerweise nicht zum Einsatz
kommen. Diese Frage wird im Kapitel 3.2.3.1.1 näher untersucht. Im Kapitel 3.2.3.1.2
werden die Veränderungen der Rauchgasqualität bei Holzverbrennung gegenüber Stein-
kohleverbrennung analysiert.

3.2.3.1.1 Feuerungsart Üblicherweise wird für die Verbrennung von Steinkohle die
Staubfeuerungstechnik eingesetzt, die demzufolge auch häufig in Kombination mit CCS
zum Einsatz kommen wird. Der Grund hierfür liegt darin, dass Staubfeuerungen bereits
früher als die Wirbelschichttechnik in großen Einheiten (> 1000MW) gebaut und somit
Standard für Großkraftwerke geworden sind. Für die Verbrennung von Holz ist die Staub-
feuerung weniger gut geeignet, da das Material sehr fein aufgemahlen werden muss. Einzig
in Verbindung mit Holzpellets (oder Sägemehl, -staub) wäre die Staubfeuerung vorstellbar.
Für die Verbrennung von gehacktem Holz werden üblicherweise die Rostfeuerungs- und
die Wirbelschichttechnik eingesetzt (vgl. Kapitel 2.1.1.6).
Der Einsatz von zirkulierenden Wirbelschichtfeuerungen hätte gegenüber Staubfeue-

rungen mehrere Vorteile: Die Brennstoffflexibilität (auch für biogene Brennstoffe) wird
deutlich erhöht, durch geringe Verbrennungstemperaturen und Kalkeindüsung können
NOx- und SO2-Emissionen deutlich reduziert werden und die Brennstoffaufbereitung ist
weniger aufwändig als für Staubfeuerungen [vgl. Vattenfall, 2009b, S. 10 f.], [vgl. Gough
und Upham, 2010, S. 13]. Nach Ansicht von Alstom stellen die drei Varianten zirkulierende
Wirbelschichtfeuerung, Staubfeuerung und Vergasung drei gleich geeignete Technologien
für Bio-CCS dar [vgl. Kelsall, 2011, S. 19].
In einer Studie des IEA Greenhouse Gas Research & Development Programme wird

als Feuerungsart für Bio-CCS im kleineren elektrischen Leistungsbereich (75MW) die
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stationäre Wirbelschicht und im größeren elektrischen Leistungsbereich (250MW) die
zirkulierende Wirbelschicht vorgeschlagen. Es wird ebenfalls ausgesagt, dass in einem
darunter liegenden elektrischen Leistungsbereich (<50MW) die Rostfeuerung derzeit
Stand der Technik ist. Über die Eignung dieser Technik in Kombination mit CCS wird
allerdings keine Aussage getroffen [vgl. Cavezzali et al., 2009, S. i]. Durch die in der
Rostfeuerung höheren Verbrennungstemperaturen kann jedoch eine höhere NOx-Bildung
erwartet werden.

Es kann festgehalten werden, dass sowohl für die Wirbelschichttechnik als auch für die
Rostfeuerung keine Gründe vorliegen, die eine Kombination mit einer CO2-Abscheidung
mittels Post-Combustion gefährden. Es bestehen sogar einige Vorteile der Wirbelschicht-
technik gegenüber der üblichen Staubfeuerung (NOx-/SO2-Emissionen, Brennstoffaufbe-
reitung).

3.2.3.1.2 Rauchgasqualität Der entscheidende Parameter für die Anwendbarkeit der
Post-Combustion-Technologie ist die Rauchgasqualität. Die hierfür zum Einsatz kom-
mende chemische Rauchgaswäsche (bislang in der Regel mit MEA) stellt an das zu
reinigende Rauchgas gewisse Qualitätsanforderungen. Die in Tabelle 3.4 dargestellten
Grenzwerte im Rauchgas müssen durch Rauchgasreinigungsanlagen eingehalten werden,
um eine übermäßige Degradation des Absorptionsmittels zu vermeiden. Bei zu hohen
SOx- oder NOx-Gehalten würden diese mit dem Absorptionsmittel MEA zu korrosiven
Salzen reagieren [vgl. Clarke et al., 2004, S. 25 f.].

Tabelle 3.4: Grenzwerte für SOx, NOx und Feinstaub im Rauchgas für chemische Absorp-
tion

Schadstoff
Grenzwert

Quelle
mg/m3 ppm

SO2 10 bis 30 (bei 6% O2) Irons et al. [2007, S. 29]
SOx 10 Clarke et al. [2004, S. 25]
SOx 40 20 Cavezzali et al. [2009, S. C-16]
NO2 40 Irons et al. [2007, S. 33]
NO2 30 10 Cavezzali et al. [2009, S. C-16]
NOx 20 Clarke et al. [2004, S. 26]
Feinstaub 5 Irons et al. [2007, S. 34]

Hierbei handelt es sich bei den SO2- und NOx-Gehalten um Grenzwerte, die deutlich
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unter den gesetzlich vorgeschriebenen Grenzwerten liegen: So fordert die 13. Bundesim-
missionsschutzverordnung bei der Verbrennung von Biomasse einen SO2-Grenzwert von
200mg/m3 einzuhalten. Für die NOx-Emissionen gilt bei einer Feuerungswärmeleistung
zwischen 50MW und 300MW ein Grenzwert von 250mg/m3 [vgl. Bundestag, 2009b,
S. 5].

SOx-Gehalte Wie im Bereich der Grundlagen der Bioenergienutzung dargestellt, hän-
gen die entstehenden SO2-Emissionen von den im Brennstoff enthaltenen Schwefelge-
halten ab (vgl. Kapitel 2.1.1.4.1). In Abhängigkeit vom Kaliumgehalt kann ein Teil der
Schwefeldioxid-Emissionen in die Asche eingebunden werden (vgl. Kapitel 2.1.1.5.2).
Kohlen enthalten deutlich mehr Schwefel als Holz: Im Mittel enthält Steinkohle 44-
mal und Braunkohle 65-mal mehr Schwefel als Laub- und Nadelholz. Im Gegensatz zu
Kohlekraftwerken kann bei Biomassekraftwerken davon ausgegangen werden, dass die
Rauchgase der Holzverbrennung nicht zusätzlich mittels einer Rauchgasentschwefelungs-
anlage (REA) gereinigt werden müssen, wenn sie in einem Wirbelschichtkessel verbrannt
werden. In Cavezzali et al. [vgl. 2009, S. iv] ist ebenfalls festgelegt worden, dass für die
CO2-Abscheidung mittels chemischer Absorption bei Steinkohleneinsatz auch im Falle
der Wirbelschichttechnologie neben der Kalkeindüsung in die Brennkammer eine REA
zum Einsatz kommen muss. Im Falle des Biomasseeinsatzes kann auf die REA verzichtet
werden und durch Kalkeindüsung in die Brennkammer die gewünschten SO2-Grenzwerte
eingehalten werden. Auch in Koornneef et al. [vgl. 2011, S. 176] und in Rhodes [vgl.
2007, S. 17] wird davon ausgegangen, dass durch eine Substitution von Steinkohle durch
Biomasse die SO2-Bildung reduziert werden kann.

Somit kann festgehalten werden, dass bei holzartiger Biomasse erwartet werden kann,
dass aufgrund der deutlich niedrigeren Schwefelgehalte im Brennstoff gegenüber Stein-
und Braunkohle die Rauchgasentschwefelung für die CO2-Abscheidung mittels Post-
Combustion eingespart werden kann.

NOx-Gehalte In Kapitel 2.1.1.5.2 ist ausgeführt worden, dass ein erhöhter Stickstoff-
gehalt im Brennstoff in der Regel auch zu höheren NOx-Emissionen führt. Nadelholz
weist mit durchschnittlich 0,14% den niedrigsten Stickstoffgehalt auf. Laubholz liegt
mit 0,49% deutlich darüber. Braun- und Steinkohle weisen mit 0,9% und 1,6% die
höchsten Stickstoffgehalte auf (vgl. Abbildung 2.5 in Kapitel 2.1.1.4.1). Innerhalb der
NOx-Emissionen sind es die NO2-Emissionen, die sich mit dem chemischen Absorptions-
mittel ungewollt verbinden [vgl. Irons et al., 2007, S. 33]. Die unkritischen NO-Emissionen
machen den Großteil der NOx-Emissionen aus: Der NO2-Anteil an den gesamten NOx-
Emissionen beträgt bei Staubfeuerungen 3% bis 5% und bei Wirbelschichtfeuerungen
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15% bis 20% [vgl. Cavezzali et al., 2009, S.C-16]. Hierbei gilt zu bedenken, dass die
absoluten NOx-Emissionen in Wirbelschichtkesseln jedoch deutlich niedriger ausfallen,
so dass auch die absolute Menge der NO2-Emissionen in Wirbelschichtkesseln niedriger
ist. Für die Verbrennung in Wirbelschichten wird in Cavezzali et al. [vgl. 2009, S. B-5 f.,
S. iv] generell keine Entstickungsanlage vorgesehen (auch nicht für Steinkohlen trotz der
höheren Stickstoffgehalte). Hierbei sind ähnliche Stickstoffgehalte zugrunde gelegt worden
(Kohle: 1,77%, Holz: 0,3%). Lediglich für die Kohleverbrennung in der Staubfeuerung ist
eine Harnstoffeindüsung zur Entstickung vorgesehen.
Somit ist festzuhalten, dass in Hinsicht auf die Entstickung vor allem die Wahl der

Feuerungsart entscheidend ist. Hierbei ist die Wirbelschichttechnik zu bevorzugen, so
dass der etwas geringere Brennstoff-Stickstoffgehalt der Biomasse nicht entscheidend ist.

CO2-Gehalte In Kapitel 3.2.2.5 sind die CO2-Konzentrationen in den Rauchgasen für
die Brennstoffe Steinkohle, Braunkohle und holzartige Biomasse mit unterschiedlichen
Wassergehalten berechnet worden. Bei einem Wassergehalt von 10% beträgt die vo-
lumetrische CO2-Konzentration bei allen Energieträgern einheitlich rund 12,7%. Bei
zunehmendem Wassergehalt sinkt die CO2-Konzentration bei Holz stärker als bei den
fossilen Energieträgern ab. Diese erreicht 11,0% bei einem Wassergehalt von 50%.
Die vorgenannten CO2-Gehalte betragen in jedem Fall weniger als 15%. Unterhalb

dieser Grenze (bzw. einem CO2-Partialdruck von 10 bar) stellt die chemische Rauch-
gaswäsche (im Vergleich zur physikalischen Absorption) die effizientere Alternative dar.
Die chemische Absorption weist den niedrigsten spezifischen Energieaufwand bei hohen
CO2-Konzentrationen im Rauchgas auf (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2).

Weitere Anforderungen an die Rauchgasqualität Neben den genannten Grenzwerten
an SO2 und NO2 muss ebenfalls der Restsauerstoffgehalt im Rauchgas möglichst gering
gehalten werden, da durch diesen zum einen die Korrosionsgefahr ansteigt und die De-
gradation des Absorptionsmittels zu Salzen verstärkt wird. Dies kann entweder durch die
Zugabe eines Hemmstoffs, der die Sauerstoffverbindung mit dem Absorptionsmittel oder
Metall verringert, oder durch eine Verbrennung mit nur geringem Sauerstoffüberschuss
erreicht werden [vgl. Clarke et al., 2004, S. 25].
Die Rauchgastemperatur für die chemische Absorption mittels MEA darf maximal

50 °C betragen, um nicht die Effizienz des Waschmittels zu verringern und die MEA-
Degradation zu fördern [vgl. Clarke et al., 2004, S. 25]. Diese niedrige Rauchgastemperatur
wird dazu führen, dass der im Rauchgas enthaltene Wasserdampf teilweise auskondensiert.
Grenzwerte für den Wassergehalt des Rauchgases für die chemische Absorption werden in
der Literatur allerdings nicht genannt. Somit lässt der in der Regel höhere Wassergehalt
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von holzartiger Biomasse gegenüber Steinkohle in dieser Hinsicht keinen unmittelbaren
Nachteil erwarten.

3.2.3.2 Holz und Oxyfuel

In den derzeit weltweit geplanten oder im Betrieb befindlichen zwei CCS-Projekten auf
Basis der Oxyfuel-Technologie ist Biomasse bislang nicht eingesetzt oder ein Einsatz
geplant worden [vgl. Koornneef et al., 2011, S. 178], (vgl. Kapitel 2.1.3.1.5). Im Folgenden
wird darauf eingegangen, welche grundsätzlichen Vor- und Nachteile eine Substitution
von Kohle durch holzartige Biomasse in einer Oxyfuel-Verbrennung hätte.

Die bisher betriebenen Oxyfuel-Anlagen mit reiner Sauerstoffverbrennung verwenden
als Feuerungsart die Staubfeuerung, bei der der Brennstoff sehr fein aufgemahlen wird,
bevor er in die Brennkammer eingedüst wird. Der Wassergehalt muss unter 15% bis 20%
liegen, damit der Brennstoff eigenständig zündet [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 520]. Bei
den geforderten Wassergehalten und für die notwendige Aufmahlung wären ausschließlich
Holzpellets geeignet, da naturbelassenes Holz aufgrund seiner faserigen Struktur nicht so
fein aufgemahlen werden kann.

Eine Kombination von Wirbelschichtfeuerung mit reiner Sauerstoffverbrennung hätte
den Vorteil, dass preisgünstigere Holzhackschnitzel eingesetzt werden könnten. Diese
hätten durch ihren höheren Wassergehalt weiterhin den Vorteil, dass die Verbrennung bei
einer niedrigeren Temperatur ablaufen würde, was der Materialermüdung entgegenwirken
würde (vgl. Kapitel 2.1.3.1.1). Neben diesen beiden Vorteilen gibt es eine wesentliche
technische Herausforderung: Bei einer Wirbelschichtfeuerung wird der Großteil der Ver-
brennungsluft als Primärluft eingesetzt, um das Wirbelbett in der Schwebe zu halten bzw.
ansteigen zu lassen [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 516]. Würde anstelle normaler Luft
mit einem Sauerstoffgehalt von 21% reiner Sauerstoff verwendet werden, so würde der
Luftvolumenstrom um 79% reduziert werden, wodurch die Fluidisierung des Bettmateri-
als schwierig erscheint. Eine mögliche Lösung hierfür ist eine Abgasrezirkulation, bei der
die bereits gereinigten Rauchgase erneut der Feuerung zugeführt werden, um für einen
ausreichend großen Luftvolumenstrom zu sorgen. Die Abgasrezirkulation wird im Bereich
der Motorentechnik bereits seit Jahren erfolgreich angewendet, um die Verbrennung-
stemperaturen zu reduzieren [vgl. Ocik et al., 2009, S. 23], [vgl. Kaltschmitt et al., 2009,
S. 422 f.]. In einer spanischen Versuchsanlage soll die Kombination aus einer zirkulierenden
Wirbelschichtfeuerung und reiner Sauerstoffverbrennung bei einer Feuerungswärmeleis-
tung von 30MW getestet werden. Hierbei ist jedoch von vornherein eingeplant, dass die
Anlage sowohl mit atmosphärischer Luft als auch mit reinem Sauerstoff betrieben werden
kann. Versuchsergebnisse sind bislang nicht veröffentlicht worden [vgl. CIUDEN, 2009,
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S. 7 ff.], [vgl. CIUDEN, 2012, S. 11].
Im Kapitel 3.2.2.3 ist der spezifische Sauerstoffbedarf für holzartige Biomassen im

Vergleich zu Stein- und Braunkohle errechnet worden. Als Ergebnis konnte festgehalten
werden, dass holzartige Biomasse in Bezug auf die Trockenmasse ca. 30% weniger Sauer-
stoff benötigt als Steinkohle. In Abbildung 3.9 wird der Sauerstoffbedarf zur vollständigen
Oxidation in Abhängigkeit vom Heizwert dargestellt. Hierbei weisen die Brennstoffe einen
Wassergehalt von 10% auf, was Holzpellets entspricht, um den oben ausgeführten Anfor-
derungen der Oxyfuel-Verbrennung Rechnung zu tragen. Es ist zum einen zu erkennen,
dass Steinkohle in Bezug auf den enthaltenen Heizwert den geringsten Sauerstoffbedarf
aufweist. Zum anderen wird deutlich, dass holzartige Biomasse zwar einen um knapp
7% bis 9% höheren Mindestsauerstoffbedarf hat, der zusätzlich benötigte Sauerstoff
jedoch rund 13% bis 17% unter dem Wert für Steinkohle liegt. Braunkohle weist mit
0,096 kg/MJ den größten zusätzlich benötigten Sauerstoffbedarf auf.
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Abbildung 3.9: Heizwertspezifischer Sauerstoffbedarf für die vollständige Oxidation von
Kohle und Holz (10% Wassergehalt), eigene Berechnung mit Daten für
Holz aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a],
vgl. Anhang Tabelle A.10

Abbildung 3.10 stellt die heizwertspezifischen Rauchgasvolumina dar. Wie auch bei
der Verbrennung mit Luft ergeben sich bei niedrigen Wassergehalten für Braunkohle die
größten spezifischen Rauchgasvolumina. Steinkohle weist jeweils das geringste Rauch-
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gasvolumen auf. Die holzartige Biomasse liegt bei niedrigen Wassergehalten um ca. 5%
darunter, bei Wassergehalten von 50% leicht über dem Wert für Braunkohle. Diese
Angleichung beruht darauf, dass der steigende Wassergehalt das spezifische Rauchgasvo-
lumen bei der Biomasse stärker ansteigen lässt als bei der Braunkohle, da sich die gleiche
Menge an Wasserdampf bei der Biomasse auf einen niedrigeren Heizwert (bei gleichem
Wassergehalt) als bei der Braunkohle aufteilt. Auch hier liegt jedoch der Fokus auf den
Angaben mit 10% Wassergehalt, da sich anlagentechnisch vor allem Holzpellets für die
Verbrennung in Staubfeuerungen eignen.
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Abbildung 3.10: Energiespezifisches Rauchgasvolumen bei der Verbrennung von Kohle
und Holz mit reinem Sauerstoff (0%, 10% und 50% Wassergehalt),
eigene Berechnung mit Daten für Holz aus Hartmann et al. [2000b,
S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a], vgl. Anhang Tabelle A.13

In Abbildung 3.10 ist ebenfalls die CO2-Konzentration im Rauchgas (als Prozentzah-
len) enthalten. Es ist eindeutig zu erkennen, dass bei allen Wassergehalten die höchste
CO2-Konzentration bei dem Rauchgas aus Steinkohle vorliegt. Die CO2-Konzentration
in den Rauchgasen der Biomassen liegt durchschnittlich um 6%-Punkte unter dem Wert
für Braunkohle bzw. 10%-Punkte unter dem Wert für Steinkohle. Dieser Unterschied
bei der CO2-Konzentration in den Rauchgasen gegenüber der Variante Post-Combustion
kann dadurch erklärt werden, dass Steinkohle einen deutlich höheren zusätzlichen Sauer-
stoffbedarf gegenüber holzartiger Biomasse aufweist und somit die Rauchgase bei der
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Variante Post-Combustion deutlich mehr Stickstoff enthalten. Dieser Stickstoff ist bei der
Variante Oxyfuel nicht mehr enthalten, so dass hier der Effekt stärker hervortritt, dass
die fossilen Energieträger einen höheren elementaren C-Gehalt aufweisen.

3.2.3.3 Holz und Pre-Combustion

Bislang werden weltweit 17 CCS-Projekte auf Basis der Pre-Combustion-Technologie
geplant, von denen in vier Anlagen neben fossilen Energieträgern ebenfalls Biomasse ein-
gesetzt werden soll (vgl. Kapitel 2.1.3.1.5). Die weltweit mehr als 350 Vergasungsanlagen
ohne CCS mit einer Synthesegasleistung von ca. 43GW werden vor allem mit Steinkohle
und Öl betrieben. Der Einsatz von Biomasse findet nur äußerst begrenzt statt [vgl. Metz
et al., 2005, S. 132]. An anderer Stelle wird von 60GW installierter Synthesegasleistung
berichtet, die pro Jahr um 3GW ansteigt. Es ist somit ein Trend zur Vergasung erkennbar.
Die größte derzeit betriebene Biomassevergasung (ohne CCS) befindet sich in den Nie-
derlanden und hat eine Synthesegasleistung von 85MW [vgl. Larson et al., 2005, S. 9 ff.].
Nach neueren Einschätzungen wird der Betrieb von Biomasse-IGCC-Anlagen aufgrund
technischer Herausforderungen innerhalb der nächsten zehn Jahre nicht wirtschaftlich
darstellbar sein [vgl. Rhodes und Keith, 2008, S. 322].
Wie im Kapitel 2.1.1.4.2 beschrieben, verfügt Biomasse über einen größeren Anteil

an flüchtigen Bestandteilen (ca. 80%) im Vergleich zu fossilen Energieträgern. Trotz
dieses Vorteils weist die Vergasung von Biomasse im Vergleich zur Kohlevergasung einen
entscheidenden Nachteil auf: Bei der Vergasung von Biomasse entstehen in Abhängigkeit
vom eingesetzten Vergasertyp, Vergasungsmittel und Biomassetyp unterschiedlich große
Anteile an Teer, die für die anschließende Nutzung zur Strom- und Wärmeerzeugung
schädlich sind (vgl. Kapitel 2.1.1.7). Bei Teeren handelt es sich um höher siedende
Kohlenwasserstoffverbindungen, die in der pyrolytischen Zersetzung entstehen und eine
molare Masse von mehr als 78 g/mol aufweisen (größer als Benzen) [vgl. Kaltschmitt et al.,
2009, S. 625]. Die Teergehalte können entweder durch primäre Maßnahmen (innerhalb der
Vergasung) oder in einer nachgeschalteten Reinigungsstufe entfernt werden. Als primäre
Maßnahme wird vor allem die Zugabe von zusätzlichem Sauerstoff angesehen, so dass
die Teere oxidieren können. Dies ist zwar anlagentechnisch einfach zu lösen, reduziert
allerdings den Heizwert des Produktgases. Der Wirkungsgrad der Vergasung könnte
hierdurch um etwa 2%-Punkte bis 3%-Punkte reduziert werden [vgl. Vanselow, 2010]. Eine
andere Möglichkeit besteht darin, die Teere zu cracken. Dies kann entweder durch hohe
Temperaturen (>1200 °C) erreicht werden, was jedoch den Ascheschmelztemperaturen
sehr nahe kommt, oder durch die Zugabe von Katalysatoren (z. B. Dolomit) bei mäßigen
Temperaturen (750 °C bis 900 °C) realisiert werden [vgl. Larson et al., 2005, S. 10].
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Die Entfernung der Teere ist für die nachgeschaltete CO2-Abtrennung eine zwingende
Voraussetzung, da diese bei Temperaturen betrieben werden muss, die deutlich unter der
Kondensationstemperatur der Teere liegen [vgl. Larson et al., 2005, S. 24]. Aufgrund der
Elementarzusammensetzung von Biomasse (hoher Sauerstoffgehalt) wird die Bildung von
Kohlenwasserstoffen im Vergleich zu den fossilen Brennstoffen begünstigt. Im Fall von
Kohlen kann der enthaltene Kohlenstoff zu einem größeren Anteil zu Kohlenmonoxid
teiloxidieren, so dass weniger Teer entsteht [vgl. Vanselow, 2010].
Neben der Entstehung von Teeren gibt es weitere Bestandteile im Produktgas, die

für eine anschließende Verwendung entfernt werden müssen. Hierbei handelt es sich vor
allem um Alkali-Verbindungen, Ammoniak, Schwefelverbindungen und Partikel, für die
es größtenteils Reinigungsverfahren gibt, die technisch verfügbar und im Bereich der
Biomasse-Vergasung wirtschaftlich angewendet werden können. Die Gehalte an Alkali-
Elementen (v. a. Kalium und Natrium) sind in Holzbrennstoffen und Stein-/Braunkohle
vergleichbar (vgl. Kapitel 3.2.2.2), so dass es zu keinen Unterschieden bei den möglichen
Belagsbildungen oder Korrosionserscheinungen kommt. Die Gehalte an Stickstoff und
Schwefel sind in holzartigen Brennstoffen jedoch niedriger als in Stein- oder Braunkohle
(vgl. Kapitel 3.2.2.2). Der geringere Stickstoffgehalt im Brennstoff führt zu einer ge-
ringeren Ammoniakbildung. Diese muss zwar nicht aus technischen Gründen entfernt
werden, jedoch zur Einhaltung bestehender Emissionsgrenzwerte. Durch den niedrigeren
Schwefelgehalt in der holzartigen Biomasse werden weniger Schwefelwasserstoffe gebildet,
so dass auf eine Reinigung verzichtet werden kann. Diese Reinigung wäre jedoch nur bei
Brennstoffzellen nötig, da bei der Verbrennung des Produktgases in einer Gasturbine das
H2S in SO2 umgewandelt wird. Das SO2 muss wiederum im Falle der Kohlevergasung
nach der Gasturbine aus den Rauchgases entfernt werden, während dieser Prozessschritt
bei der Biomasse-Vergasung entfallen kann. Inwieweit bei der Vergasung von holzartiger
Biomasse mehr oder weniger Staub als bei der Vergasung von Kohlen entsteht, ist nicht
bekannt [vgl. Larson et al., 2005, S. 12 f.].

Für die Vergasung von Biomasse im IGCC-Prozess werden bislang vor allem Anlagen
mit Sauerstoff und Wasserdampf als Vergasungsmittel diskutiert. Die Vergasung mittels
Sauerstoff verspricht die höheren CO2-Abscheidegrade von mehr als 90%. Hierfür müssen
allerdings noch entscheidende technische Herausforderungen gelöst werden: Die Einbrin-
gung von großen Mengen an Biomasse in einen Hochdruck-Vergaser (ca. 30 bar) mit
Sauerstoff als Vergasungsmittel wird als kritisch angesehen. Um Biomasse mit geringer
Dichte einzubringen, werden vor allem Schleusbehälter eingesetzt. Diese haben den Nach-
teil, dass große Mengen an inertem Gas verdichtet werden müssen, was zu erheblichem
Kompressionsaufwand führt [vgl. Larson et al., 2005, S. 9]. Des Weiteren weist Biomasse
eine gegenüber Kohle andere Vergasungscharakteristik auf und erfordert eine intensivere
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Gasreinigung (siehe oben), die Anlagenanpassungen notwendig machen [vgl. Smith et al.,
2006, S. 3 ff.].

In Abbildung 3.11 werden typische Synthesegaszuammensetzungen verglichen, die bei
der Vergasung von Kohle und holzartiger Biomasse entstehen. Hierbei sind ausschließlich
Vergasungstypen dargestellt, die mit Sauerstoff und bzw. oder Wasserdampf vergasen,
da die Vergasung mit Luft hohe, unerwünschte Stickstoffanteile im Produktgas bedingt
[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 619]. Obwohl die Synthesegaszusammensetzung von einer
Reihe von Faktoren, z. B. Vergasungsmittel, Vergaserbauart, Temperatur und Druck
abhängig ist, lässt sich erkennen, dass im Synthesegas der Holzvergasung höhere Anteile
an Wasserstoff enthalten sind. Dieser höhere Anteil wird jedoch dadurch relativiert, dass
in drei der vier Kohle-Synthesegasen noch große Anteile an Wasserdampf enthalten sind,
die mit den noch erheblichen Anteilen an CO zu weiterem H2 reagieren können. Das
Gleiche gilt für den zunächst höheren Anteil an CO2 im Biomasse-Synthesegas: Die
deutlich größeren CO-Anteile im Kohle-Synthesegas werden in der CO-Shift-Reaktion zu
CO2 umgesetzt.
Es kann an dieser Stelle festgehalten werden, dass in der Zusammensetzung des Syn-

thesegases keine wesentlichen Unterschiede zwischen der Vergasung von Holz und Kohle
zu erkennen sind. Die deutlich höheren Elementargehalte an Sauerstoff und Wasserstoff
und der typischerweise höhere Wassergehalt in holzartiger Biomasse stellen bei der Ver-
gasung des Brennstoffs keinen Nachteil dar, da für die Vergasung ohnehin Wasserdampf
oder Sauerstoff hinzugegeben wird. Die Vergasung in Wirbelschichtvergasern, die die
wirtschaftlichste Lösung für größere Anlagen ab 10MW darstellt, ist besonders für Brenn-
stoffe mit hohen Wassergehalten, unterschiedlicher Partikelgröße und Dichte geeignet
[vgl. Steinbrecher und Walter, 2001, S. 14], [vgl. Chandel und Williams, 2009, S. 11].

3.2.3.4 Biomethan und Post-Combustion

Die Kombination aus Biomethan und CO2-Abscheidung mittels Post-Combustion stellt
technisch gesehen keinen Unterschied zur CO2-Abscheidung aus fossilem Erdgas dar. In
Kapitel 2.1.1.8 ist ausgeführt, wie das rohe Biogas auf Erdgasqualität aufbereitet wird.
Somit wird im Folgenden davon ausgegangen, dass vor allem Biomethan in Form von
Erdgas eingesetzt wird. Dieses Biomethan weist eine Gaszusammensetzung auf, wie diese
für die Einspeisung in das Erdgasnetz gefordert wird (vgl. Tabelle 2.1 in Kapitel 2.1.1.8).
Durch die Abscheidung des CO2 in der Biomethanaufbereitung weist Biomethan einen
deutlich geringeren Kohlenstoffanteil auf. Deswegen wird im Folgenden zusätzlich „rohes
Biogas“ betrachtet, das lediglich vorgereinigt ist (getrocknet, H2S entfernt). Dieses Biogas
enthält noch knapp 40% an CO2 und soll verdeutlichen, welchen Effekt es hätte, wenn statt
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Abbildung 3.11: Typische Zusammensetzung von Synthesegas aus Biomasse und Kohle,
eigene Darstellung mit Daten für Holz aus Kaltschmitt et al. [2009,
S. 621], für Kohle aus Linßen et al. [2006, S. 110 ff.]

Biomethan vorgereinigtes Biogas eingesetzt werden würde. Eine tatsächliche Anwendung
mit vorgereinigtem Biogas erscheint jedoch unwahrscheinlich, da Biogas in Deutschland
dezentral in relativ kleinen Einheiten erzeugt wird [vgl. Koornneef et al., 2011, S. 22]. Eine
CO2-Abscheidung lässt sich jedoch erst ab einer Anlagengröße von ca. 20MW elektrischer
Leistung wirtschaftlich darstellen. Darüber hinaus ist ein Transport des vorgereinigten
Biogases im Erdgasnetz nicht möglich und ein unabhängiger Transport über weite
Strecken erscheint zu aufwändig. Auch stellt die saisonal schwankende Substratqualität
eine besondere Herausforderung für die CCS-Integration dar [vgl. EBTP/ZEP, 2012,
S. 13].
Als weitere Alternative könnte das bei Aufbereitung von Biogas zu Biomethan ab-

geschiedene CO2 grundsätzlich ebenfalls gespeichert werden und somit zu negativen
CO2-Emissionen führen. Da sich diese Arbeit jedoch auf die CO2-Sequestrierung bei der
Strom- und Wärmeerzeugung konzentriert, wird dieser Pfad hier nicht weiter verfolgt,
bietet bei Bedarf jedoch einen Ansatzpunkt für zukünftige Forschungsaktivitäten.

Die spezifischen CO2-Emissionen betragen für Biomethan 0,054 kg/MJ, was Erdgasan-
gaben in der Literatur entspricht [vgl. DEHSt, 2007, S. 1]. Vorgereinigtes Biogas weist
spezifische CO2-Emissionen von 0,079 kg/MJ auf.
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Abbildung 3.12 zeigt die Zusammensetzung der Rauchgase nach der Verbrennung von
Biomethan und Biogas mit Umgebungsluft. Es fällt auf, dass der Anteil an Stickstoff aus
der Luft, der als Inertgas enthalten ist, deutlich größer ausfällt als bei der Verbrennung
von holzartiger Biomasse oder Kohle. Dies rührt daher, dass bei der Verbrennung von
Biomethan, das zu 80% bis 99% aus Methan besteht, deutlich mehr Sauerstoff für
ein stöchiometrische Verbrennung benötigt wird: Während bei holzartiger Biomasse
mit einem Wassergehalt von 10% der brennstoffspezifische Sauerstoffeinsatz lediglich
1,24 kg/kg beträgt, ist bei Biomethan ein Sauerstoffeinsatz von 1,79 kg/kg notwendig.
Durch die Verbrennung mit Umgebungsluft und einem Luftüberschuss von 40% ergeben
sich insgesamt deutlich größere Rauchgasvolumina als bei der Verbrennung fester Brenn-
stoffe. Biomethan beinhaltet im Rauchgas ebenfalls recht hohe Wasserbestandteile, da
im Methan ein hoher elementarer Wasserstoffanteil vorliegt.
Es ergeben sich somit CO2-Gehalte im Rauchgas von 7,2% bei der Verbrennung von

Biomethan und von 11,2% bei der (theoretischen) Verbrennung von Biogas. Der höhere
CO2-Gehalt in den Biogasrauchgasen wird vor allem durch den höheren CO2-Gehalt im
Roh-Biogas verursacht. Die Ergebnisse für Biomethan korrelieren mit Berechnungen in
IEA/OECD [vgl. 2004, S. 68] (7%), liegen jedoch über den Angaben in Radgen et al. [vgl.
2006, S. 43], wo die CO2-Konzentration in den Rauchgasen eines GuD-Kraftwerks mit
4% angegeben wird. Die errechneten Werte liegen jeweils unter den CO2-Gehalten im
Rauchgas der Verbrennung fester Brennstoffe. Lediglich Biomasse mit einem Wassergehalt
von 50% weist eine CO2-Konzentration von 11,0% auf, was dem (theoretischen) Wert
für vorgereinigtes Biogas entspricht.
Als CO2-Abtrennverfahren wird bei diesen niedrigen CO2-Gehalten bei Umgebungs-

druck die chemische Absorption zum Einsatz kommen, die jedoch bei den im Vergleich
zu Festbrennstoffen geringeren CO2-Gehalten relativ schlechte Wirkungsgrade aufweist
(vgl. Kapitel 2.1.3.1.2).

3.2.3.5 Weitere Bio-CCS-Technologiepfade

Die in Kapitel 3.2.3.1 bis 3.2.3.4 untersuchten Verfahren werden aus heutiger Sicht am
wahrscheinlichsten in Zukunft im großindustriellen Maßstabe eingesetzt werden. Im
Folgenden wird für die in Kapitel 2.1.3.1.1 dargestellten innovativen Verfahren geprüft,
inwieweit sie technisch für den Einsatz holzartiger Biomasse bzw. Biomethan geeignet
wären. Alle diese Verfahren stimmen darin überein, dass ein nahezu reiner CO2-Strom
erzeugt wird, der anschließend gespeichert werden kann.
Die derzeit angestrebte Lösung zur CO2-Speicherung sieht die CO2-Einlagerung in

abgeschlossene Räume im Untergrund vor. Hierbei handelt es sich um eine langfristige
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Biomethan, eigene Berechnung mit Daten aus Tabelle 2.1, vgl. Anhang
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Deponierung mit dem Ziel, das CO2 über lange Zeiträume dem CO2-Kreislauf zu entziehen.
Alternativ könnte das abgeschiedene CO2 auch in Form von lebender Biomasse (z. B.
Algen) gespeichert werden. Diese Option wird im Folgenden ebenfalls technisch näher
untersucht. Auf die Nachhaltigkeit dieser Maßnahmen wird in Kapitel 5.4.4.2 näher
eingegangen.

3.2.3.5.1 Innovative CO2-Prozessvarianten Die in Kapitel 2.1.3.1.1 vorgestellten inno-
vativen Prozessvarianten der CO2-Abscheidung lassen bei einem Wechsel von fossilen auf
biogene Brennstoffe geringe Unterschiede erkennen. Auf diese kleinen Vor- und Nachteile
wird im Folgenden näher eingegangen.

Das Verfahren Chemical Looping ähnelt stark dem Oxyfuel-Verfahren. Hierfür ist
im Kapitel 3.2.3.2 errechnet worden, dass beim Einsatz von Biomasse ein geringerer
Sauerstoffbedarf besteht und die CO2-Konzentration in den Rauchgasen niedriger ist. Da
der Brennstoff vor der Verbrennung vergast werden muss, sind hierfür ebenfalls zunächst
die technischen Herausforderungen der Biomassevergasung zu lösen (vgl. Kapitel 3.2.3.3:
Teerbildung, Biomasse-Eintragung).

Bei der Rauchgaswäsche mittels Kalk bei 650 °C (Carbonate Looping) scheint holzartige
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Biomasse einen gewissen Vorteil aufzuweisen: Durch die geringeren Schwefelgehalte im
Brennstoff beinhaltet das Rauchgas einen geringeren SO2-Gehalt. Das im Rauchgas nach
einer Kohleverbrennung vermehrt enthaltene SO2 reagiert irreversibel mit dem Kalk, so
dass der ohnehin intensive Kalkeinsatz noch weiter gesteigert wird: Auch bei der Bindung
des CO2 ist bereits nach ca. 15 Zyklen nur noch 20% der Kalkreaktivität vorhanden [vgl.
Epple und Ströhle, 2008, S. 86 f.]. Falls in Zukunft die Anzahl der Zyklen mit ausreichend
hoher Reaktivität gesteigert werden kann, hätte der Einsatz von holzartiger Biomasse in
diesem Verfahren somit Vorteile gegenüber Stein- oder Braunkohle.
In Bezug auf die innovativen Verfahren mittels Hochtemperaturbrennstoffzellen und

ZECA-Prozess kann aus heutiger Sicht und auf Basis der bislang vorliegenden technischen
Details zu den Verfahren nicht gesagt werden, inwieweit der Ersatz von Kohle durch
holzartige Biomasse Vor- oder Nachteile bedeuten kann. Da der ZECA-Prozess die
Verfahrensschritte Vergasung und Karbonatisierung (Carbonate Looping) beinhaltet,
würden hierfür die vorher genannten, kleineren Vor- bzw. Nachteile der holzartigen
Biomasse wiederum zum Tragen kommen.
Der AZEP-Prozess sieht die Verbrennung eines gasförmigen Brennnstoffs in einer

Gasturbine vor, in der mittels einer integrierten Membran der Feuerung reiner Sauerstoff
zugeführt wird. Da sich das hierbei zum Einsatz kommende Biomethan technisch nicht
vom bisher vorgesehenen Erdgas unterscheidet, sind keine besonderen Herausforderung
für die Substitution durch Biomethan zu erkennen.

3.2.3.5.2 CCS mit Algen als CO2-Speicher Wie in Kapitel 2.1.3.1.1 eingeführt, be-
steht ebenfalls die Möglichkeit, die Rauchgase eines Kraftwerkes zur Aufzucht von Algen
zu verwenden. Diese Rauchgase sollten ein SO2-Gehalt von maximal 50 ppm aufweisen,
da ansonsten der pH-Wert für ein optimales Algenwachstum zu niedrig wird. Bei höheren
SO2-Konzentrationen kann durch Zugabe weiterer Additive (z. B. NaOH – Natriumhy-
droxid) der pH-Wert wieder ausgeglichen werden. Die NOx-Gehalte sollten 240 ppm nicht
überschreiten, um das Algenwachstum nicht zu behindern [vgl. PowerPlantCCS, 2010,
S. 3]. Diese Grenzwerte sind im Vergleich zu den Grenzwerten, die das Rauchgas für die
CO2-Abtrennung mittels chemischer Absorption einhalten muss, relativ hoch (10 ppm bis
20 ppm, vgl. Kapitel 3.2.3.1). Durch die geringen Schwefel- und Stickstoffgehalte in der
holzartigen Biomasse weisen diese hierbei einen gewissen Vorteil gegenüber kohleartigen
Brennstoffen auf.
Für die Aufzucht der Algen existieren bislang zwei Varianten, die jeweils Vor- und

Nachteile aufweisen: Offene Behälter sind zwar technisch einfacher aufgebaut und da-
durch kostengünstiger, doch gegenüber den geschlossenen Systemen benötigen sie mehr
Grundfläche, lassen mehr Verdunstung zu und können leichter kontaminiert werden.
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Durch die genauere Prozessführung ist die Algenproduktivität in geschlossenen Systemen
ebenfalls höher [vgl. Rasmussen, 2008, S. 10 ff.]. Für diese geschlossenen Systeme liegt
die CO2-Aufnahme bei 120 t/(ha · a) bis 200 t/(ha · a). In einer Versuchsanlage von RWE
wird bei einer Fläche von 0,06 ha eine CO2-Menge von 12 t/a aufgenommen, was einer
CO2-Aufnahme von 200 t/(ha · a) entspricht [vgl. RWE, 2008, S. 3 ff.]. Betrachtet man ein
Holzheizkraftwerk, so müssen pro MW Feuerungswärmeleistung rund 0,22 t/h holzartige
Biomasse mit einem Wassergehalt von 10% und einem Heizwert von 16,5GJ/t eingesetzt
werden. Hieraus entstehen bei brennstoffmassenbezogenen CO2-Emissionen von ca. 1,6 t/t
spezifische CO2-Emissionen von ca. 0,35 t/(MW ·h). Geht man von einer jährlichen
Betriebszeit von 8000 h aus, so entstehen in Bezug auf die Feuerungswärmeleistung CO2-
Emissionen in Höhe von 2800 t/(MW · a), die von Algen auf eine Fläche von mindestens
14 ha aufgenommen werden können. Für ein Kraftwerk mit einer Feuerungswärmeleistung
von 100MW würde sich eine Fläche von 14 km2 ergeben, was ein Vielfaches der eigentli-
chen Kraftwerksfläche betragen würde. Die Ergebnisse stimmen größenordnungsmäßig
mit Berechnungen an anderer Stelle überein, wo für ein Kondensationskraftwerk auf
Kohlebasis mit einer elektrischen Leistung von 300MW eine Algenfläche von 200 km2

bestimmt worden ist [vgl. Göttlicher, 1999, S. 11].
Es gibt eine Reihe von unterschiedlichen Algensorten, die sogar unter extremen Umge-

bungsbedingungen leben können: Es existieren Spezies, die bei einer CO2-Konzentration
von 100% und einer Rauchgastemperatur von bis zu 80 °C überleben können. Die meisten
Algensorten zeigen jedoch bei CO2-Konzentrationen von 5% bis 20% und Rauchgastem-
peraturen von weniger als 60 °C die besten Wachstumsraten [vgl. PowerPlantCCS, 2010,
S. 6]. Die Rauchgase nach der Verbrennung von holzartiger Biomasse oder Biomethan
mit Umgebungsluft weisen hierfür passende CO2-Gehalte auf. Eine Kombination mit
der Prozessvariante Pre-Combustion erscheint schwierig, da hier die CO2-Konzentration
üblicherweise bei mehr als 20% liegt (vgl. Kapitel 3.2.3.3).
Eine Kombination mit der Prozessvariante Post-Combustion erscheint besonders in-

teressant zu sein: Der spezifische Energieaufwand bei der Abscheidung von 50% des
enthaltenen CO2 liegt bei 1,08MJ/kg, während dieser Wert auf 1,95MJ/kg ansteigt,
wenn 90% des enthaltenen CO2 abgeschieden werden sollen [vgl. Fischedick et al., 2007,
S. 219]. Algen könnten sich an dieser Stelle eine gute Ergänzung herausstellen, um nach
der CO2-Abtrennung mittels chemischer Absorption das verbleibende CO2 auf eine
effizientere Art herauszufiltern. Da bei der natürlichen Photosynthese noch CO2 der At-
mosphäre (mit sehr geringen CO2-Gehalten) entzogen werden kann, sind mit Hilfe dieser
Kombination deutlich höhere CO2-Abscheidegrade als die für die chemische Absorption
üblichen 90% möglich [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 219]. Durch die Aufteilung der CO2-
Abscheidungsleistung kann ebenfalls der berechnete Flächenbedarf für die Algenaufzucht
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erheblich reduziert werden.

3.2.4 Veränderungen für CO2-Kompression und CO2-Transport

Für einen effizienten Transport muss das CO2 vorab verdichtet werden (vgl. Kapi-
tel 2.1.3.2). Da es sich sowohl bei der CO2-Abscheidung aus fossilen Energieträgern
als auch aus biogenen Brennstoffen (holzartige Biomasse, Biomethan) jeweils um einen
gleichermaßen nahezu reinen CO2-Strom handelt, werden für die CO2-Kompression aus
technischer Sicht keine Unterschiede erwartet [vgl. Gough und Upham, 2010, S. 16]. Le-
diglich die unterschiedlichen heizwertspezifischen CO2-Emissionsfaktoren der fossilen und
biogenen Brennstoffe führen bei gleichen spezifischen CO2-Kompressionsaufwendungen
zu unterschiedlich hohen Wirkungsgradverlusten (vgl. Kapitel 3.2.6).

Ein ähnliches Bild ergibt sich für den CO2-Transport. Hierbei ist es vor allem wichtig,
dass der Wassergehalt im CO2 kleiner als 50 ppm ist [vgl. Fischedick et al., 2006, S. 108].
Nur so können bei der Konstruktion der Pipeline die deutlich günstigeren, einfachen
Kohlenstoffstähle zum Einsatz kommen. Für den Wassergehalt im CO2 ist es unerheblich,
dass Biomasse üblicherweise hohe Wassergehalte im erntefrischen Zustand aufweist: Die für
Kohlefeuerungen standardmäßig zum Einsatz kommende nasse Rauchgasentschwefelung
sorgt dafür, dass das Rauchgas nach der REA zu 100% wassergesättigt ist [vgl. Cavezzali
et al., 2009, S. C-10]. Somit ist eine Trocknung des CO2-Stroms für den Transport ohnehin
notwendig. Für die einzelnen Verfahren der CO2-Abtrennung sind keine Grenzwerte für
den Wassergehalt im Rauchgas bzw. im Brenngas bekannt (vgl. Kapitel 3.2.3).

3.2.5 Veränderung des spezifischen Energieaufwands

Im Bereich der technischen Grundlagen sind für die einzelnen CO2-Abtrennverfahren
die spezifischen Energieaufwände und die Wirkungsgradverluste eines Kondensations-
kraftwerks auf Kohlebasis aufgezeigt worden (vgl. Kapitel 2.1.3.1). Im Folgenden wird
die Veränderung des spezifischen Energieaufwands für die CO2-Abtrennung beim Ein-
satz biogener Brennstoffe vorgestellt. Auf die anschließende CO2-Kompression wird in
Kapitel 3.2.6 eingegangen.

Die spezifischen Unterschiede im Energieaufwand zwischen CCS auf Basis von fossilen
Energieträgern und biogenen Energieträgern ergeben sich somit im Bereich der CO2-
Abtrennvarianten. In Abbildung 3.13 ist dargestellt, mit welchem Energieaufwand bei
den einzelnen Verfahren jeweils CO2 aus fossilen und aus erneuerbaren Energieträgern
abgeschieden bzw. Sauerstoff für die Verbrennung erzeugt wird. Dabei wird für holzartige
Biomasse, Braun- und Steinkohle jeweils für die CO2-Abtrennung mittels chemischer
Rauchgaswäsche und für die Herstellung von Sauerstoff für die Oxyfuel-Prozessvariante
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angegeben, mit welchem spezifischen Energieaufwand eine Tonne CO2 abgeschieden wird
und welchen Anteil dieser Energieaufwand am Heizwert des verwendeten Brennstoffs
ausmacht. Für Biomethan bzw. Biogas werden diese Angaben nur für die chemische
Absorption gemacht, da diese bei den vergleichsweise geringen CO2-Gehalten im Rauchgas
bevorzugt eingesetzt wird (vgl. Kapitel 3.2.3.4).

Die CCS-Variante Pre-Combustion wird in diesem Vergleich nicht berücksichtigt, da in
Kapitel 3.2.3.3 festgestellt worden ist, dass hinsichtlich des spezifischen Energieaufwands
zur CO2-Abtrennung keine Unterschiede zwischen fossilen und biogenen Festbrennstoffen
zu erkennen sind. An anderer Stelle ist man zu einem ähnlichen Ergebnis gekommen: Für
ein IGCC-Kraftwerk mit CO2-Abscheidung auf Basis von Kohle wird mit einem Wirkungs-
gradverlust von 6% bis 9% gerechnet, während bei einem Biomasse-IGCC-Kraftwerk
einschließlich CO2-Abscheidung ein Wirkungsgradverlust von 8% eingeplant werden muss.
Dabei ist jedoch zu beachten, dass die absoluten Wirkungsgrade der Steinkohlekraftwerke
9%-Punkte bis 22%-Punkte über dem Wirkungsgrad des Biomassekraftwerks liegen
(26%) [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 65]. Der niedrige elektrische Wirkungsgrad deutet
darauf hin, dass es sich um eine relativ geringe Anlagengröße handelt: In Larson et al.
[vgl. 2005, S. 19] wird für ein Biomasse-IGCC-Kraftwerk mit einer elektrischen Leistung
von 350MW ein elektrischer Wirkungsgrad von 39,4% (mit CO2-Abscheidung) bzw.
49,5% (ohne CO2-Abscheidung) angegeben. Für eine CO2-Abscheideleistung von 294 t/h
wird für die eigentliche CO2-Abscheidung eine elektrische Leistung von 3,8MW und
für die CO2-Kompression eine elektrische Leistung von 31,8MW benötigt. Auf Basis
dieser Werte kann errechnet werden, dass in Bezug auf das abgeschiedene CO2 eine
elektrische Energie von 0,047GJ/t benötigt wird. Dies entspricht bei einem elektrischen
Wirkungsgrad von 33% einem spezifischen Energiebedarf ca. 0,14GJ/t. Diese Berechnung
stimmt mit Ergebnissen in Fischedick et al. [vgl. 2007, S. 219] überein, wo der spezifische
Energieaufwand für die physikalische Absorption mit 0,1GJ/t angegeben wird.

Für die Variante Post-Combustion auf Basis holzartiger Brennstoffe ist auffällig, dass
höhere Wassergehalte und damit niedrigere CO2-Gehalte im Rauchgas nur zu einem
geringen Anstieg des CO2-spezifischen Energieaufwands führen: Während dieser Wert bei
absolut trockenem Holz bei 2,95GJ/t liegt, steigt er bei 50% Wassergehalt auf 3,04GJ/t.
Dies entspricht einem Anstieg von 3,1%. Durch die nahezu identischen CO2-Gehalte bei
vergleichbaren Wassergehalten zwischen Holz und Braun-/Steinkohle ergeben sich hierbei
fast keine Differenzen. Betrachtet man jedoch den spezifischen Energieaufwand bezogen
auf die enthaltene Heizenergie, so ergeben sich stärkere Unterschiede: Bei allen drei
dargestellten Wassergehalten weist Braunkohle die höchsten Werte auf. Bei einem Wasser-
gehalt von 50% beträgt der Energieaufwand zur Abtrennung des enthaltenen CO2 35,6%
der im Brennstoff enthaltenen Heizenergie. Die niedrigsten Werte weisen bei allen drei
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spez. Energieaufwand (chem. Absorption) bezogen auf abgeschiedene CO2-Masse
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spez. Energieaufwand (chem. Absorption) bezogen auf Heiz-/Brennwert
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Abbildung 3.13: Spezifischer Energieaufwand zur CO2-Abscheidung und O2-Erzeugung,
eigene Berechnung mit Daten für Holz aus Hartmann et al. [2000b,
S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a], für Biogas-/Biomethan aus
Tabelle 2.1, vgl. Anhang Tabelle A.13 und Tabelle A.14

Wassergehalten holzartige Biomasse auf – bei absolut trockenem Laubholz werden 25,4%
der im Brennstoff enthaltenen Heizenergie für die chemische CO2-Abtrennung benötigt.
Hierbei handelt es sich ausschließlich um den Energieaufwand für die CO2-Abscheidung,
so dass bei Berücksichtigung von CO2-Kompression und CO2-Transport der Anteil noch
weiter ansteigt. Die holzartige Biomasse weist einen geringeren Energieverbrauch in Bezug
auf die enthaltene Heizenergie auf, da aus ihr durch den niedrigeren Kohlenstoffgehalt
weniger CO2 je Heizwert abgeschieden werden kann (vgl. Kapitel 3.2.2.4).

Die CO2-Abscheidung mittels chemischer Absorption aus gereinigtem Biogas, das
durchschnittlich noch einen CO2-Anteil von 40% enthält, weist einen ähnlichen spezifi-
schen Energieaufwand wie biogene oder fossile Festbrennstoffe auf (3,0GJ/t). Aufgrund
der erhöhten Energiedichte gegenüber festen Brennstoffen wird jedoch lediglich 23,8%
der enthaltenen Brennenergie für die CO2-Abscheidung aufgewendet, was um knapp
2%-Punkte unter dem Wert für trockenes Holz liegt. Der spezifische Energieaufwand
zur CO2-Abscheidung aus aufbereitetem Biomethan liegt zwar wegen des geringeren
CO2-Gehalts mit 3,2GJ/t um ca. 6% höher als bei Biogas, doch aufgrund des höheren
Energiegehalts und des größeren Wasserstoffanteils im Biomethan macht der Anteil der
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CO2-Abscheidung lediglich 17,3% der enthaltenen Brennenergie aus.
Der für die CCS-Prozessvariante Oxyfuel notwendige Sauerstoff lässt sich im Vergleich

zur chemischen Absorption bei allen Wassergehalten mit einem niedrigeren spezifischen
Energieaufwand erzeugen: Durchschnittlich liegt dieser Wert knapp 20% unter dem Wert
der chemischen CO2-Abtrennung. Da es sich hierbei um elektrische Energie handelt,
ist für die Berechnung ein elektrischer Wirkungsgrad von 33% zugrunde gelegt worden.
Dieses Ergebnis korreliert mit dem in Kapitel 2.1.3.1.4 aufgezeigten elektrischen Wir-
kungsgradverlust der wesentlichen CCS-Prozessvarianten: Dort beträgt der elektrische
Wirkungsgradverlust für die Oxyfuel-Variante durchschnittlich 10,2% und liegt somit um
13% bis 16% unter den Werten für die chemische Absorption für feste und gasförmige
Brennstoffe. Für alle untersuchten Wassergehalte lässt sich weiterhin feststellen, dass
der spezifische Energieaufwand für die holzartige Biomasse um knapp 7% niedriger ist
als für die fossilen Brennstoffe. Dies resultiert aus den höheren Sauerstoffgehalten in
der Biomasse und dem demzufolge geringeren Sauerstoffbedarf für die vollständige Ver-
brennung (vgl. Kapitel 3.2.3.2). Der spezifische Energieaufwand zur Sauerstofferzeugung
in Bezug auf die im Brennstoff enthaltene Heizenergie beträgt ebenfalls knapp 20%
weniger als der entsprechende Wert für die chemische Absorption. Im Minimum werden
für absolut trockenes Laubholz 19,7% der enthaltenen Heizenergie zur Sauerstoffaufberei-
tung aufgewendet. Im Maximun steigt dieser Wert auf 29,2% für Braunkohle mit einem
Wassergehalt von 50%.

Die in diesem Abschnitt berechneten Veränderungen des spezifischen Energieaufwands
basieren auf einem CO2-Abscheidegrad von 90%. Für die CCS-Prozessvariante Oxyfuel
liegt der CO2-Abscheidegrad noch höher, da der gesamte, trockene und gereinigte Rauch-
gasvolumenstrom eingelagert wird (vgl. Kapitel 2.1.3.1.1). Bei der CCS-Prozessvariante
Post-Combustion sind jedoch niedrigere CO2-Abscheidegrade vorstellbar: Durch den
Einsatz von Biomasse ist die CO2-Bilanz der Energieumwandlung auch ohne CCS fast
CO2-neutral, so dass auch bei einem CO2-Abscheidegrad von beispielsweise 50% noch
immer CO2 aus der Atmosphäre entfernt wird. Der Vorteil eines niedrigeren CO2-
Abscheidegrads liegt darin, dass der spezifische Energieaufwand reduziert werden kann:
Der spezifische Energieaufwand bei der Abscheidung von 50% des im Rauchgasstrom
enthaltenen CO2 beträgt 1,08MJ/kg, während dieser Wert auf 1,95MJ/kg ansteigt, wenn
90% des enthaltenen CO2 abgeschieden werden sollen [vgl. Fischedick et al., 2007, S. 219].
Dieser Wert ist im Vergleich zu Angaben an anderer Stelle (ca. 2,9GJ/t bis 3,4GJ/t [vgl.
Bennaceur et al., 2008, S. 49]) relativ niedrig, verdeutlicht aber das Verhältnis zwischen
einem Abscheidegrad von 90% und 50%: Bei einem CO2-Abscheidegrad von 50% wird
lediglich 55% der spezifischen Energie eingesetzt, die für einen Abscheidegrad von 90%
nötig wären. Hierdurch würden sich die in Abbildung 3.13 dargestellten spezifischen Ener-
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gieaufwände von ca. 3,0GJ/t auf ca. 1,7GJ/t reduzieren. Der spezifische Energieaufwand
in Bezug auf den enthaltenen Heizwert würde sich noch drastischer reduzieren, da sich
ebenfalls der abgeschiedene CO2-Strom von 90% auf 50% reduziert. Auf eine Variation
des CO2-Abscheidegrads und eine mögliche Mischfeuerung aus fossilen und erneuerbaren
Energieträgern wird im Rahmen der wirtschaftlichen Analyse näher eingegangen (vgl.
Kapitel 4.5.1.1). Ein ähnlicher Effekt für die CCS-Variante Pre-Combustion auf Basis
der physikalischen Rauchgaswäsche ist nicht bekannt.

3.2.6 Wirkungsgradverlust

Die detaillierte Berechnung von Wirkungsgradverlusten auf Basis konkreter Anlagenkon-
figurationen für Biomasse-CCS-Heizkraftwerke wird an dieser Stelle nicht durchgeführt.
Ausgehend von den Wirkungsgradverlusten der wesentlichen CCS-Varianten (vgl. Abbil-
dung 2.18 in Kapitel 2.1.3.1.4) wird errechnet, welche Wirkungsgradverlust-Unterschiede
sich für die CO2-Abscheidung und CO2-Kompression bei einem Brennstoffwechsel von
fossilen zu erneuerbaren Energieträgern ergeben. Die CO2-Kompression wird hierbei
ebenfalls berücksichtigt, da sie typischerweise dem Wirkungsgradverlust des Kraftwerks
zugerechnet wird, weil die elektrische Kompressionsenergie den elektrischen Eigenbedarf
erhöht. Aufgrund der in Kapitel 3.1.1 vorgestellten Methodik wird im Folgenden immer
zunächst auf die Wirkungsgradverluste der CO2-Kompression und anschließend auf die
Wirkungsgradverluste der CO2-Abscheidung eingegangen.

Bei Steinkohle mit einem Wassergehalt von 10% tritt für die CO2-Kompression ein
elektrischer Wirkungsgradverlust von 4,2% ein (vgl. Abbildung 3.14). Dies entspricht Be-
rechnungen in Radgen et al. [vgl. 2006, S. 143 ff.], wo 4,4% als CO2-Kompressionsaufwand
errechnet worden ist. Der elektrische Wirkungsgradverlust für die CO2-Kompression liegt
für holzartige Biomasse mit einem Wassergehalt von 10% aufgrund der niedrigeren spezi-
fischen CO2-Emissionen bei 3,8%. Bei einem Wassergehalt von 50% liegt der spezifische
Energieaufwand für die CO2-Kompression mit 4,3% über dem Wert für Steinkohle, da
die spezifischen CO2-Emissionen hier höher sind als bei Steinkohle mit 10% Wassergehalt.
Der gleiche Effekt kommt bei der Berechnung des Wirkungsgradverlusts durch die CO2-
Abscheidung zum Tragen: Aufgrund der niedrigeren CO2-Emissionen je Energieeinheit
weist der Einsatz von holzartiger Biomasse einen geringeren Wirkungsgradverlust auf.
Der Unterschied gegenüber Steinkohle macht 0,75%-Punkte aus. Die etwas geringere
CO2-Konzentration in den Rauchgasen (0,04%) führt demgegenüber dazu, dass der
elektrische Wirkungsgradverlust um 0,01%-Punkte ansteigt und hat somit einen deutlich
untergeordneten Effekt. Es lässt sich an dieser Stelle festhalten, dass der Einsatz von
trockener holzartiger Biomasse den elektrischen Wirkungsgrad bei der Integration der
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CO2-Abscheidung um ca. 0,75%-Punkte gegenüber Steinkohle anhebt, während feuchte
Biomasse den elektrischen Wirkungsgrad um 0,5%-Punkte absenkt.
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Abbildung 3.14: Elektrischer Wirkungsgradverlust von Steinkohle und Holz bei der CCS-
Variante Post-Combustion, eigene Berechnung mit Daten aus Radgen
et al. [2006, S. 143 ff.], Kapitel 3.2.5, vgl. Anhang Tabelle A.15

Der Vergleich der Wirkungsgradverluste zwischen Erdgas und Biogas wird an dieser
Stelle ebenfalls durchgeführt, auch wenn ein Einsatz von vorgereinigtem Biogas in
ausreichend großen GuD-Anlagen als unrealistisch eingeschätzt wird (vgl. Kapitel 3.2.3.4).
Zwischen Biomethan und Erdgas würden sich in dieser Hinsicht keine Unterschiede
im Wirkungsgrad ergeben, da das Biomethan in das Erdgasnetz eingespeist und somit
vermischt wird (vgl. Abbildung 3.15). Aufgrund der ca. 40% höheren spezifischen CO2-
Emissionen von Biogas gegenüber Erdgas fällt die Wirkungsgradreduktion durch die CO2-
Kompression beim Biogas deutlich höher aus. Der gleiche Effekt führt zu einem deutlich
höheren Wirkungsgradverlust bei der CO2-Abscheidung: 2,75%-Punkte müssen zusätzlich
aufgewendet werden, während durch die höhere CO2-Konzentration in den Rauchgasen
der elektrische Wirkungsgrad um 0,58%-Punkte angehoben werden kann, was in Summe
zu einer Wirkungsgradreduktion durch die CO2-Abscheidung von 2,18%-Punkten führt.
Insgesamt wird durch den Einsatz von Biogas der elektrische Wirkungsgrad im CCS-
Betrieb um zusätzliche 3,1%-Punkte gegenüber Biomethan bzw. Erdgas abgesenkt.

Für die CCS-Variante Oxyfuel ergibt sich für den elektrischen Wirkungsgradverlust in
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Abbildung 3.15: Elektrischer Wirkungsgradverlust von Erdgas und Biogas bei der CCS-
Variante Post-Combustion, eigene Berechnung mit Daten aus Radgen
et al. [2006, S. 143 ff.], Kapitel 3.2.5, vgl. Anhang Tabelle A.15

Abbildung 3.16 ein ähnliches Bild wie für die Variante Post-Combustion: Der Wirkungs-
gradverlust fällt für holzartige Biomasse mit einem Wassergehalt von 10% aufgrund
der geringeren spezifischen CO2-Emissionen etwas niedriger aus als für Steinkohle. Die
Wirkungsgradreduktion für die CO2-Abtrennung wird zu 0,56%-Punkten durch die
geringeren spezifischen CO2-Emissionen und zu 0,46%-Punkten durch den geringeren
Sauerstoffbedarf bewirkt. Selbst bei einem Wassergehalt von 50% sorgt der geringere
Sauerstoffbedarf der Biomasse dafür, dass der Wirkungsgradverlust mit 10,1%-Punkten
geringfügig niedriger ausfällt als im Steinkohle-Betrieb (10,2%-Punkte).

Für die CCS-Variante Pre-Combustion ist im Kapitel 3.2.5 festgestellt worden, dass an-
ders als für die anderen CCS-Varianten kein Unterschied beim spezifischen Energieaufwand
besteht. Somit ergeben sich die geringen Unterschiede im elektrischen Wirkungsgrad-
verlust in Abbildung 3.17 lediglich durch die Unterschiede in Bezug auf die spezifischen
CO2-Emissionen. Hierdurch ergeben sich geringe Differenzen beim Wirkungsgradverlust
von maximal 0,8%-Punkten.

Die hier durchgeführten Berechnungen basieren aus Gründen der Vergleichbarkeit auf
Forschungsergebnissen auf der Grundlage großer Kohlekraftwerke. Für den Einsatz trocke-
ner Biomasse in Form von Holzpellets erscheint ein Betrieb von Anlagen in einer solchen
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Abbildung 3.16: Elektrischer Wirkungsgradverlust von Steinkohle und Holz bei der CCS-
Variante Oxyfuel, eigene Berechnung mit Daten aus Radgen et al. [2006,
S. 143 ff.], Kapitel 3.2.5, vgl. Anhang Tabelle A.15
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Abbildung 3.17: Elektrischer Wirkungsgradverlust von Steinkohle und Holz bei der CCS-
Variante Pre-Combustion, eigene Berechnung mit Daten aus Radgen
et al. [2006, S. 143 ff.], Kapitel 3.2.5, vgl. Anhang Tabelle A.15
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Größenordnung realistisch. Für Dampfkraftwerke auf Biomassebasis werden erfahrungs-
gemäß Dampfparameter von 410 °C bis 535 °C und 40 bar bis 135 bar gewählt. Hierbei
handelt es sich bisher um relativ kleine Anlagen mit einer elektrischen Leistung von 5MW
bis 20MW [vgl. Simon et al., 2008, S. 14]. An anderer Stelle wird von Dampftemperaturen
von 480 °C bis 490 °C berichtet, die jedoch nur durch einen Festbett-Endüberhitzer erreicht
werden (z. B. durch einen Fließbettkühler bei einer zirkulierenden Wirbelschichtfeuerung).
Der Frischdampfdruck beträgt hierbei 87 bar. Ansonsten werden Dampftemperaturen von
420 °C bis 450 °C erreicht [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 132 ff.]. Die Dampfparameter sowie
die Anlagengröße fallen deutlich kleiner aus als für Kondensationskraftwerke auf Basis
fossiler Energieträger (600 °C, 250 bar, > 800MW, vgl. Kapitel 3.1.2). Hieraus ergibt
sich die in der Methodik beschriebene Wirkungsgradreduktion um 9%-Punkte für die
Kraftwerke auf Basis von feuchter Biomasse. Es muss jedoch in zukünftigen Arbeiten
untersucht werden, inwieweit diese kleineren Anlagen die Wirkungsgradveränderungen
durch CCS weiter beeinflussen (z. B. durch Brennstoffvortrocknung oder Skaleneffekte).

3.3 Analyse der Kombination aus KWK und CCS

Bei den bislang errichteten CCS-Demonstrationsprojekten sind üblicherweise Kondensa-
tionsturbinen zur reinen Stromerzeugung zum Einsatz gekommen. Im Folgenden werden
Heizkraftwerke untersucht, die die Kondensationsenergie des Dampfes zum Aufheizen
von Fernheizwasser verwenden. Hierbei kommen Gegendruckturbinen mit Anzapf- bzw.
Dampfentnahmemöglichkeit für die MEA-Regeneration zum Einsatz. Im Unterkapitel 3.3.1
wird zunächst untersucht, inwieweit die Kombination aus KWK und den wesentlichen
CCS-Varianten, die in Kapitel 3.2.3 definiert worden sind, zu möglichen Veränderungen
hinsichtlich des Wirkungsgradverlusts führen kann. Dieses Kapitel stellt somit eine
Vorauswahl für die nähere Analyse der Variante Post-Combustion in Kapitel 3.3.2 dar.

Wie auch im Kapitel 3.2 steht hierbei die CO2-Abscheidung im Fokus, da der Verbrauch
an elektrischer Energie für die CO2-Kompression oder den CO2-Transport von der
Integration von Kraft-Wärme-Kopplung nicht beeinflusst wird.

3.3.1 Kurzbeurteilung der Kombination aus KWK und den wesentlichen
CCS-Varianten

Die Kombination von KWK mit der CCS-Variante Post-Combustion stellt zunächst die
interessanteste Kombination dar, da die Regeneration des chemischen Absorptionsmit-
tels mit Hilfe von Wärme durchgeführt wird. Die Regeneration wird bei Temperaturen
durchgeführt (ca. 100 °C bis 140 °C), bei denen üblicherweise der Wasserdampf für die
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Fernwärmeerzeugung ohnehin kondensiert [vgl. Metz et al., 2005, S. 115]. In einem rei-
nen Kondensationskraftwerk, das keine Fernwärme auskoppelt, kondensiert der Dampf
bei deutlich geringeren Temperaturen (ca. 30 °C bis 40 °C). Für die Regeneration des
chemischen Absorptionsmittels werden zwischen knapp 50% und ca. 66% des Niedertem-
peraturdampfes benötigt [vgl. Irons et al., 2007, S. 35], [vgl. Göttlicher, 1999, S. 45]. Die
Kombination von KWK mit der CO2-Abscheidungsvariante Post-Combustion wird bereits
in der Biomasse-CCS-Studie der IEA empfohlen und in Kapitel 3.3.2 näher untersucht
[vgl. Cavezzali et al., 2009, S. xvii]. Da auch dem Gasturbinenprozess zur Wirkungsgrad-
steigerung üblicherweise eine Dampfturbine nachgeschaltet ist, gelten die Ausführungen
zum reinen Dampfkraftprozess ebenfalls für den Gas- und Dampfturbinenprozess. Neben
der Regeneration des Waschmittels hat die Integration der Post-Combustion weitere
Auswirkungen auf den elektrischen Wirkungsgrad: Die optimierte Rauchgasreinigung (vgl.
Kapitel 3.2.3.1.2) sowie der Betrieb von zusätzlichen Pumpen, Gebläsen und der nachge-
lagerten CO2-Kompression führen zu einem erhöhten Energieaufwand [vgl. Klebes et al.,
2010, S. 8]. Diese Auswirkungen werden in Kapitel 3.3.2 jedoch nicht näher untersucht,
da diese sowohl für den KWK-Prozess als auch für den reinen Stromerzeugungsprozess
identisch sind.

Bei der CCS-Variante Oxyfuel entsteht der wesentliche Wirkungsgradverlust durch die
Herstellung des nahezu reinen Verbrennungssauerstoffs. Die Herstellung dieses Sauerstoffs
wird üblicherweise mittels Tieftemperaturverfahren durchgeführt, was derzeit Stand der
Technik ist. Hierbei wird die angesaugte Luft zunächst auf 6 bar verdichtet und auf
Umgebungstemperatur rückgekühlt. Nach einer Reinigung von Staub, CO2 und Wasser-
dampf wird die Temperatur des verdichteten Gemisches aus Sauerstoff und Stickstoff
mit bereits gekühlten Gasströmen weiter abgesenkt (auf ca. -180 °C). Beim anschlie-
ßenden Entspannen kühlt sich das Gemisch ab und verflüssigt sich zum Teil. Da die
Siedepunkte von Sauerstoff (-183 °C) und Stickstoff (-196 °C) recht nah zusammen liegen,
wird die anschließende Destillation mehrfach in einer Rektifikationssäule durchgeführt.
In dieser Rektifikationssäule rieselt die bereits verflüssigte Luft (v. a. Sauerstoff, aber
auch Stickstoff) von oben nach unten und sammelt sich auf mehreren Siebböden. Im
Gegenstrom steigt die noch nicht verflüssigte Luft nach oben und sorgt dafür, dass an
den Siebböden der in der aufsteigenden Luft enthaltenen Sauerstoff aufgrund des höheren
Siedepunkts auskondensiert und im Gegenzug der bereits kondensierte Stickstoff wieder
verdampft und dem nach unten hin immer reiner werdenden flüssigen Sauerstoff entzogen
wird [vgl. Linde AG, o. J., S. 1 f.]. Es ist somit erkennbar, dass eine Kombination mit
Kraft-Wärme-Kopplung, bei der Wärme auf einem Temperaturniveau von ca. 60 °C bis
120 °C vorhanden wäre, ohne den elektrischen Wirkungsgrad zu verschlechtern, keinen
entscheidenden Effekt hat. Es werden lediglich 10% des Energieaufwands für die Kälteer-
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zeugung eingesetzt [vgl. Göttlicher, 1999, S. 19]. Somit hätte ein möglicher Einsatz einer
Kältemaschine, die mit der Abwärme des KWK-Prozesses gespeist würde, nur geringe
Auswirkungen auf des Gesamt-Energieaufwand für die O2-Erzeugung und wird somit in
der Folge nicht näher betrachtet.
Die Kombination von Pre-Combustion und KWK lässt im Bereich der CO2-Abschei-

dung keine Synergieeffekte erkennen. Das Brenngas wird unter einem hohen Druck (30 bar
bis 60 bar) dem physikalischen Absorptionsmittel zugeführt. Das CO2 löst sich wieder
von dem Absorbens, sobald der Druck reduziert wird. Es wird somit (im Gegensatz zur
chemischen Absorption) keine Wärmeenergie zum Lösen des CO2 eingesetzt. Die für
die physikalische Absorption notwendigen hohen Drücke sind durch die vorgeschaltete
Vergasung ohnehin gegeben (vgl. Kapitel 2.1.3.1). Einzig im vorgelagerten Vergasungspro-
zess könnte im Falle eines allothermen Betriebs (die zur Vergasung notwendige Wärme
wird von außen zugegeben, vgl. Kapitel 2.1.1.7) ein Teil der notwendigen Wärme durch
Niedertemperaturwärme bereitgestellt werden. Die für die Vergasung benötigten Tempe-
raturen liegen jedoch deutlich über den Temperaturen, die üblicherweise für Fernwärme
verwendet werden (60 °C bis 120 °C): Bei typischen Vergasungstemperaturen von 850 °C
bis 950 °C erscheint eine Kombination wenig sinnvoll.

3.3.2 Wirkungsgradverlust der Variante Post-Combustion mit KWK

Die Wirkungsgradverluste der Variante Post-Combustion in Kombination mit einem
Kondensationsprozess sowie einem KWK-Prozess im Sommer sowie Winter sind in Abbil-
dung 3.18 dargestellt. Für alle drei untersuchten Fälle mit und ohne CO2-Abscheidung
werden Verluste für Kessel, Dampferzeuger und Generator in Höhe von 10,5% unterstellt.

Für den Kondensationsprozess ohne CC ergibt sich auf Basis der in Kapitel 3.1.2
festgelegten Parameter ein elektrischer Wirkungsgrad von 41,8%. Durch die Integra-
tion der CO2-Abscheidung sinkt dieser um 8,0%-Punkte auf 33,8%. Dieser Verlust
entspricht dem Wirkungsgradverlust für die CO2-Abscheidung in Kapitel 3.2.6 und setzt
sich zusammen aus dem Wirkungsgradverlust durch die MEA-Integration im Dampf-
kraftprozess (5,46%-Punkte) sowie 2,55%-Punkte Wirkungsgradverlust für die weiteren
elektrischen Verluste für den MEA-Prozess (z. B. Betrieb zusätzlicher Pumpen und der
Wäscher-Kolonne). Diese 2,6%-Punkte Wirkungsgradverlust für die weiteren elektrischen
Verluste im MEA-Prozess treten für den KWK-Betrieb im Sommer und Winter ebenfalls
in gleicher Höhe auf. Es ist gleichermaßen zu erkennen, dass im Kondensationsbetrieb
mit CO2-Abscheidung deutlich weniger Energie über den Kühlturm an die Umgebung
abgegeben wird (24,4%) als im Kondensationsbetrieb ohne CO2-Abscheidung (47,7%).
Durch die Nutzung der Kondensationswärme für die MEA-Regeneration auf einem Tem-
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Abbildung 3.18: Wirkungsgradverlust durch die CCS-Variante Post-Combustion im Kon-
densations-, KWK-Sommer- und KWK-Winter-Betrieb, eigene Berech-
nung mit Daten aus Holmgren [2010], Tuschy [2010], vgl. Anhang Ta-
belle A.16 bis Tabelle A.19

peraturniveau von 120 °C handelt es sich somit im weiteren Sinne hierbei um einen
KWK-Prozess: Nach der MD-Turbine wird auf einem Druckniveau von 2 bar 52,4% des
Dampfes für die MEA-Regeneration entnommen und kondensiert anschließend vollständig
aus. Hierdurch wird der Massenstrom durch die ND-Turbine deutlich reduziert. Diese
Massenstromanteile stimmen mit Berechnungen an anderer Stelle überein [vgl. Irons
et al., 2007, S. 35].
Im KWK-Betrieb im Sommer ohne CO2-Abscheidung ergibt sich ein elektrischer

Bruttowirkungsgrad von 38,6% und ein thermischer Wirkungsgrad von 50,9%. Die
Integration der MEA-Regeneration hat zur Folge, dass der elektrische Wirkungsgrad auf
32,1% und der thermische Wirkungsgrad auf 26,1% reduziert wird. Hieraus ergibt sich für
die Stromproduktion eine relative Reduktion um ca. 17% und für die Fernwärmeerzeugung
um 49%. Die Reduktion des elektrischen Wirkungsgrads fällt zwar mit 6,4%-Punkten
im Vergleich zum Kondensationsbetrieb geringer aus (8,0%-Punkte), doch die Reduktion
des thermischen Wirkungsgrads um 24,9%-Punkte ist dafür umso intensiver. Die Ursache
hierfür ist, dass aufgrund der MEA-Regeneration der Dampfmassenstrom durch die
Heizkondensatoren um 51,3% reduziert wird.
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Im KWK-Betrieb im Winter ergeben sich durch die höhere Kondensationstemperatur
(100 °C) ein geringerer elektrischer Wirkungsgrad (34,8%) und ein höherer thermischer
Wirkungsgrad (54,7%) (vgl. rechte Seite in Abbildung 3.18). Durch die Integration der
MEA-Regeneration wird der elektrische Wirkungsgrad aufgrund der ohnehin höheren
Kondensationstemperatur weniger stark als im Sommer-KWK-Betrieb reduziert: Er sinkt
um 4,6%-Punkte auf 30,2%. Der thermische Wirkungsgrad sinkt um 26,7%-Punkte auf
28,0%. Diese Reduktion fällt um 1,9%-Punkte stärker aus als im Sommerbetrieb. Die
Ursache hierfür liegt darin, dass in jedem Fall für die MEA-Regeneration 28,8% der
Brennstoffenergie eingesetzt werden muss und im Winter durch das um 40 °C höhere
Temperaturniveau ohnehin ein größerer Anteil der Brennstoffenergie für die Fernwär-
meproduktion eingesetzt wird, so dass dieser umso stärker reduziert wird. Hierfür fällt
die Reduktion des elektrischen Wirkungsgrads im Winter umso geringer aus. Würde im
KWK-Betrieb bei 120 °C kondensiert werden, so würde die MEA-Integration ausschließ-
lich zu thermischen Wirkungsgradeinbußen führen und den elektrischen Wirkungsgrad
nicht beeinflussen.
Die hier berechneten Wirkungsgradverluste für eine KWK-Anlage durch Integration

der CCS-Variante Post-Combustion passen größenordnungsmäßig zu den Angaben in
Uddin [vgl. 2004, S. 7], wo der Brennstoffausnutzungsgrad von 90% auf 57% reduziert
wird und der Rückgang des elektrischen Wirkungsgrads 7%-Punkte beträgt.

Würde anstelle der hier eingesetzten Steinkohle holzartige Biomasse mit einem Wasser-
gehalt von 10% zugrunde gelegt werden, so würden sich (wie in Kapitel 3.2.6 ausführlich
beschrieben) aufgrund der geringeren spezifischen CO2-Emissionen ebenfalls niedrige-
re Wirkungsgradeinbußen ergeben: Anstelle von 28,8% werden lediglich 26,1% der
mit dem Brennstoff zugeführten Energie für die MEA-Regeneration aufgewendet. Glei-
chermaßen verringern sich die Wirkungsgradverluste ebenfalls um ca. 10%: Für den
KWK-Sommer-Betrieb ergeben sich beispielsweise ein elektrischer Wirkungsgradverlust
von 5,8%-Punkten statt 6,4%-Punkten und ein thermischer Wirkungsgradverlust von
22,6%-Punkten statt 24,9%-Punkten.

3.4 Ergebnisse der technischen Analyse

Im Folgenden werden die Ergebnisse der technischen Analyse für die Kombination aus CCS
und Biomasse (Kapitel 3.4.1) sowie aus CCS und Kraft-Wärme-Kopplung (Kapitel 3.4.2)
zusammengefasst.

202



3 Technische Analyse

3.4.1 Ergebnisse für Bio-CCS

Das erste Ergebnis der technischen Analyse der Kombination aus Biomasse und CCS
ist, dass holzartige Biomasse sowie Biomethan die beste Eignung unter den betrachteten
biogenen Brennstoffen aufweisen, fossile Energieträger als Brennstoff in CCS-Anlagen
zu ersetzen. Während Biomethan und Erdgas de facto identisch sind, weist holzartige
Biomasse neben hoher Ascheschmelztemperaturen und niedriger Chlorgehalte weitere
Vorteile gegenüber Stein- und Braunkohle auf: Niedrige Stickstoff- und Schwefelgehalte
bewirken geringere SO2- und NOx-Emissionen im Vergleich zu fossilen Energieträgern,
die eine einfachere Rauchgasreinigung ermöglichen. Auf der anderen Seite weist holzartige
Biomasse einen deutlich geringeren elementaren Kohlenstoffgehalt auf (Holz 48% bis 50%,
Kohlen 69% bis 82%), was zu niedrigeren CO2-Mengen führt, die abgeschieden werden
können. Dies wird jedoch durch den ebenfalls deutlich niedrigeren Heizwert annähernd
ausgeglichen, so dass die heizwertspezifischen CO2-Emissionen bei Holz ca. 10% unter
den Angaben von Steinkohle liegen. Der CO2-Gehalt in den Rauchgasen beträgt bei einem
gleichen Wassergehalt von 10% für Steinkohle und für holzartige Biomasse einheitlich
12,7%.

Bei der Analyse der wesentlichen CCS-Technologiepfade zeigt holzartige Biomasse bei
der Variante Post-Combustion durch niedrige Schwefel- und Stickstoffgehalte bestimmte
Vorteile auf, da für die chemische Absorption mittels Monoethanolamin geringe SO2- und
NOx-Grenzwerte eingehalten werden müssen, um das Waschmittel nicht übermäßig zu
degradieren. Die NOx-Emissionen könnten durch den Einsatz der Wirbelschichtfeuerung,
die sich für holzartige Biomasse in Form von Holzhackschnitzeln anbietet, noch weiter
reduziert werden. Eine Verbrennung von Holz in derzeit für CCS üblichen Staubfeuerungen
ist nur in Form von Holzpellets möglich.

Bei der Variante Oxyfuel wird der Sauerstoffbedarf in Bezug auf den Energiegehalt durch
einen hohen Sauerstoffgehalt in holzartiger Biomasse gegenüber Stein- und Braunkohle
bei einem Wassergehalt von 10% um 13% bis 24% reduziert. Der Einsatz von holzartiger
Biomasse bei der Variante Pre-Combustion lässt gewisse technische Herausforderungen
erkennen, die vor allem aus der Teerbildung bei der Vergasung von Biomasse und
der Einbringung von Biomasse in die Hochdruckvergasung bestehen. In Bezug auf die
Produktgaszusammensetzung sind keine entscheidenden Unterschiede zwischen Holz und
Kohle erkennbar. Da für die Vergasung häufig Wasserdampf beigegeben wird, stellt ein
hoher Wassergehalt im Brennstoff kein Problem dar.

Die Verbrennung von gereinigtem Biogas mit einem CO2-Anteil von knapp 40% führt
zu einer CO2-Konzentration in den Rauchgasen von 11,2%, während die Verbrennung
von Biomethan, das fossilem Erdgas sehr ähnlich ist, zu einem CO2-Gehalt von 7,2%
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führt. Der hohe Sauerstoffbedarf des Methans führt dazu, dass das Rauchgas der Bio-
methanverbrennung große Anteile an Luftstickstoff enthält und somit der CO2-Gehalt
vergleichsweise gering ausfällt.

Für die innovativen CCS-Prozessvarianten können lediglich die allgemeinen Vor- und
Nachteile der holzartigen Biomasse (geringerer Sauerstoffbedarf, geringere Schwefel- und
Stickstoffgehalte) zu gewissen Vorteilen führen. Inwieweit Biomasse in der Zukunft geeig-
neter ist oder nicht, kann nur schwerlich vorausgesagt werden. Für die Kombination von
Biomasse-CCS mit der Aufzucht von Algen könnte trotz großen Flächenbedarfs sprechen,
dass eine Rauchgaswäsche der letzten CO2-Anteile effizienter mit Algen durchgeführt
und bei Bedarf der CO2-Abscheidegrad auf mehr als 90% gesteigert werden kann.
Der spezifische Energieaufwand zur CO2-Abtrennung mittels chemischer Absorption

ist für fossile und biogene Energieträger bei allen untersuchten Wassergehalten nahezu
gleich und beträgt ca. 3,0GJ/t. Einzig für Biomethan liegt dieser Wert aufgrund der
niedrigeren CO2-Konzentration im Rauchgas bei 3,2GJ/t. Durch die niedrigeren spe-
zifischen CO2-Emissionen von holzartiger Biomasse ist der spezifische Energieaufwand
zur CO2-Abtrennung in Bezug auf den Heizwert bei den holzartigen Biomassen gerin-
ger als für Stein- und Braunkohle: Bei einem Wassergehalt von 10% werden hier 26%
des Heizwerts für die CO2-Abscheidung berechnet, während dieser Wert für Stein- und
Braunkohle 29% bzw. 31% beträgt. Noch niedriger ist dieser Wert für Biomethan, wo
ca. 17% des Brennwerts eingesetzt werden müssten.
Der Energieaufwand zur Erzeugung von reinem Sauerstoff für die Variante Oxyfuel

lässt aufgrund des hohen Sauerstoffgehalts in holzartiger Biomasse etwas größere Un-
terschiede zwischen fossilen und erneuerbaren Energieträgern erkennen: Während der
CO2-spezifische Energieaufwand für Biomasse bei einem Wassergehalt von 10% 2,08GJ/t
beträgt, ist dieser Wert für die Kohlen 2,23GJ/t. In Bezug auf den Heizwert sind bei glei-
chem Wassergehalt bei holzartiger Biomasse 20,4% des Heizwerts für die O2-Erzeugung
vorzusehen, während für Steinkohle 24,1% und für Braunkohle 26,2% eingesetzt werden
müssen. Somit ist erkennbar, dass der Energieaufwand für die Erzeugung von Sauerstoff
allgemein niedriger ausfällt als für die CO2-Abscheidung mittels chemischer Absorption.
Hierbei handelt es sich jedoch um elektrische Energie, die höherwertiger ist als in der
chemischen Absorption eingesetzten Wärmeenergie.
Aufgrund der geringeren spezifischen CO2-Emissionen der holzartigen Biomasse und

des geringeren Sauerstoffbedarfs bei der Variante Oxyfuel fallen auch die Wirkungs-
gradeinbußen geringer aus. Während bei der Variante Post-Combustion auf Basis fossiler
Energieträger ein Wirkungsgradverlust von 12,2% eingeplant werden muss, sinkt die-
ser auf 11,1% bei holzartiger Biomasse mit einem Wassergehalt von 10%. Bei einem
Wassergehalt von 50% steigt der Wirkungsgradverlust dahingegen auf 12,8%, da die
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heizwertspezifischen CO2-Emissionen hier höher sind und die CO2-Konzentration im
Rauchgas gesunken ist. Biogas führt im Vergleich zu Biomethan bzw. fossilem Erdgas zu
deutlich höheren Wirkungsgradrückgängen (14,8% gegenüber 11,8%), da die spezifischen
CO2-Emissionen hier erheblich höher sind. Durch den deutlich geringeren Sauerstoffbedarf
der holzartigen Biomasse ist der Wirkungsgradverlust bei der Variante Oxyfuel auch bei
einem Holz-Wassergehalt von 50% noch niedriger als bei Steinkohle mit einem üblichen
Wassergehalt von ca. 10%: 10,2% beträgt der Wirkungsgradrückgang bei Steinkohle,
während dieser bei Holzpellets lediglich 8,8% bzw. bei HHS (w=50%) 10,1% beträgt.

Bei der Variante Pre-Combustion kann nur aufgrund der unterschiedlichen spezifi-
schen CO2-Emissionen gesagt werden, dass der Wirkungsgradverlust bei Holz mit 10%
Wassergehalt 8,3% und mit 50% Wassergehalt 9,4% beträgt, während dieser Wert für
Steinkohle bei 9,1% liegt.

Allgemein ist jedoch bei den berechneten Wirkungsgradrückgängen zu beachten, dass
die Annahme getroffen worden ist, dass die holzartige Biomassen in den Anlagen gleicher
Größenordnung wie fossile Energieträger eingesetzt werden. Auch wenn für die Brennstoffe
Holz mit 50% Wassergehalt sowie Biogas zwar die elektrischen Wirkungsgrade jeweils um
9%-Punkte reduziert worden sind, wird jeweils eine gleich effiziente CO2-Sequestrierung
unterstellt. Dies macht die Ergebnisse zwar vergleichbar, muss jedoch in zukünftigen
Studien noch näher untersucht werden.

3.4.2 Ergebnisse für KWK-CCS

Die Kurzbeurteilung der Kombination aus KWK und der wesentlichen CCS-Varianten
in Kapitel 3.3.1 hat zum Ergebnis, dass vor allem bei der Kombination aus Post-Com-
bustion und KWK Unterschiede gegenüber dem bislang üblichen Kondensationsbetrieb
zu erwarten sind. Dies ist dadurch begründet, dass die Regeneration des chemischen
Absorbens auf einem Temperaturniveau (100 °C bis 140 °C) stattfindet, auf dem im KWK-
Betrieb zur Erreichung hoher Vorlauftemperaturen der Dampf zur Fernwärmeerzeugung
kondensiert. Diese Fragestellung ist in Kapitel 3.3.2 näher untersucht worden. Die beiden
anderen wesentlichen CCS-Methoden lassen keine Unterschiede erwarten, wenn sie in
einem Heizkraftwerk statt in einem Kraftwerk zum Einsatz kommen: Bei der CCS-Variante
Oxyfuel wird die Erzeugung des nahezu reinen Sauerstoffstroms durch die Integration
der Kraft-Wärme-Kopplung nicht beeinflusst, zumal nur ein geringer Anteil der Arbeit
für Kälteerzeugung eingesetzt wird. Für die CCS-Variante Pre-Combustion wäre das
Temperaturniveau der Kondensationswärme mit 60 °C bis 100 °C eindeutig zu niedrig,
um dem Vergasungsprozess im allothermen Betrieb bei ca. 900 °C Wärme zuzuführen.
Die weiteren Berechnungen untersuchen somit die Kombination aus KWK und Post
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Combustion. Hierbei wird ein Dampfkraftprozess nach dem Clausius-Rankine-Prozess
mit einer Frischdampftemperatur von 550 °C und einem Frischdampfdruck von 150 bar
als Analysegrundlage genommen (mit einfacher Zwischenüberhitzung und zweifacher
regenerativer Speisewasservorwärmung). Es wird ein reiner Kondensationsbetrieb (0,05 bar
Kondensationsdruck) mit einem KWK-Sommer-Betrieb (60 °C Kondensationstemperatur)
und mit einem KWK-Winter-Betrieb (100 °C Kondensationstemperatur) verglichen.

Für die notwendige Regeneration des chemischen Absorbens Monoethanolamin (MEA)
werden 28,8% der im Kessel zugeführten Energie eingesetzt. Hierfür wird ein Dampfmas-
senstrom auf der zweiten Entnahmestufe (2 bar) verwendet, der in der Folge nicht mehr
für die Stromerzeugung und im KWK-Betrieb ebenfalls nicht für die Fernwärmeerzeugung
zur Verfügung steht. Für den reinen Kondensationsbetrieb ist hierdurch ein elektrischer
Wirkungsgradrückgang um 5,5%-Punkte zu verzeichnen. Weitere 2,6%-Punkte werden
für den Betrieb von Pumpen und Gebläsen für den MEA-Prozess benötigt. Gleichzeitig
werden die sonst üblichen Kondensationsverluste im Kühlturm durch die Nutzung zur
Regeneration des chemischen Absorbens um 23,3%-Punkte deutlich reduziert. Die KWK-
Prozesse zeichnen sich zwar durch geringere elektrische Wirkungsgradverluste aus (6,4%
im Sommer bzw. 4,6% im Winter), doch wird für die Regeneration des chemischen Absor-
bens ein beträchtlicher Teil der Kondensationswärme eingesetzt, der bislang überwiegend
zur Erzeugung von Fernwärme eingesetzt worden ist: Der thermische Wirkungsgrad sinkt
im Sommer um 24,9%-Punkte und im Winter um 26,7%-Punkte (vgl. Tabelle 3.5).

Tabelle 3.5: Ergebnisse für untersuchte KWK-CCS-Varianten

Kondensations-
betrieb

KWK-Betrieb
Sommer

KWK-Betrieb
Winter

ηel ohne CC 41,8% 38,6% 34,8%
ηel mit CC 33,8% 32,1% 30,2%
Delta 8,0% 6,4% 4,6%

ηth ohne CC 50,9% 54,7%
ηth mit CC 26,1% 28,0%
Delta 24,9% 26,7%
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Im Rahmen der wirtschaftlichen Analyse wird für die Kombination aus Biomasse, KWK
und CCS ermittelt, zu welchen Gestehungskosten Strom und Wärme erzeugt sowie CO2

vermieden werden kann. Um die Ergebnisse vergleichen zu können, werden diese Kosten
auch jeweils für diejenigen Varianten berechnet, die mit fossilen Energieträgern, nicht in
Kraft-Wärme-Kopplung sowie ohne CO2-Abscheidung betrieben werden. Als Grundlage
für die Berechnungen dienen zum einen die vorhandenen Angaben in der Literatur (vgl.
Kapitel 2.2) und zum anderen die eigenen Berechnungen in der technischen Analyse.

Die Berechnungen werden hierbei nicht mit festgelegten Kraftwerksgrößen (z. B. 500MW)
sondern allgemein in Kosten je erzeugter Energieeinheit durchgeführt. Biomasse-Kraftwerke
sind aufgrund begrenzter regionaler Ressourcenverfügbarkeit größenmäßig begrenzt, wäh-
rend CCS-Anlagen eher größer gebaut werden sollten, um den Effekt der Größendegression
zu nutzen [vgl. Rhodes und Keith, 2008, S. 322], [vgl. Gough und Upham, 2010, S. 17].
Diesem Umstand wird dadurch Rechnung getragen, dass zum einen die spezifischen
Investitions- und Betriebskosten für Biomasse-Anlagen höher und die elektrische Wir-
kungsgrade niedriger angenommen werden als für fossile Anlagen.
Im Folgenden wird zunächst die Methodik der wirtschaftlichen Analyse vorgestellt,

bevor die Festlegung aller zur Berechnung verwendeten Parameter erfolgt. Es folgen drei
Unterkapitel, in denen die Strom- und Wärmegestehungskosten sowie die CO2-Vermei-
dungskosten dargestellt werden. Darin enthalten ist für die Stromgestehungskosten und
die CO2-Vermeidungskosten jeweils eine Sensitivitätsanalyse.

4.1 Methodik der wirtschaftlichen Analyse

Bevor in den Kapiteln 4.1.2 bis 4.1.4 die Berechnung der Stromgestehungskosten, Wär-
megestehungskosten sowie der CO2-Vermeidungskosten vorgestellt wird, werden in Kapi-
tel 4.1.1 allgemeine Festlegungen vorgestellt, die für alle weiteren Berechnungen gelten.
Abschließend wird in Kapitel 4.1.5 die Methodik der Sensitivitätsanalyse näher erläutert.
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4.1.1 Allgemeine Festlegungen

Die Berechnungen basieren auf Euro des Jahres 2005. Das Jahr 2005 wird gewählt, da
der Großteil der Investitions-/Betriebs- und Brennstoffkostenangaben aus den Jahren
2000 bis 2009 stammt. Für die Umrechnung der Angaben aus US-Dollar in Euro wird
der Mittelwert des Wechselkurses im jeweiligen Berichtsjahr genutzt. Die Umrechnung
auf die Kaufkraft des einheitlichen Bezugsjahres 2005 wird anhand von Produzenten-
preisindizes der Vereinten Nationen durchgeführt [vgl. UNECE, 2012]. Hierbei wird für
die Kostenangaben in US-Dollar der Index für die USA und bei Kostenangaben in Euro
der Produzentenpreisindex für Deutschland verwendet. Das gewählte Vorgehen wird
in dieser Form auch von der IEA angewendet [vgl. Finkenrath, 2011, S. 15]. Für die
bessere Lesbarkeit wird die Indizierung (Euro2005) weitestgehend im Text nicht verwendet,
sondern nur bei den Beschriftungen in den Abbildungen und Tabellen.

Es werden diejenigen Varianten untersucht, die sich in Kapitel 3 technisch als aussichts-
reichste Varianten dargestellt haben:

• Festbrennstoff in Verbindung mit Post-Combustion-Technologie (Dampfkraftpro-
zess),

• Festbrennstoff in Verbindung mit Oxyfuel-Technologie (Dampfkraftprozess),
• Festbrennstoff in Verbindung mit Pre-Combustion-Technologie (IGCC) und
• gasförmiger Brennstoff in Verbindung mit Post-Combustion-Technologie (Dampf-

kraftprozess).

Als Festbrennstoff werden hierbei Steinkohle und holzartige Biomasse mit 10% sowie
50% Wassergehalt untersucht, was Holzpellets und erntefrischen Holzhackschnitzeln
entspricht. Die gasförmigen Brennstoffe stellen fossiles Erdgas, Biomethan (auf Erdgas-
qualität aufbereitet) und vorgereinigtes Biogas dar. Diese Prozesse werden sowohl mit
als auch ohne CO2-Sequestrierung sowie Kraft-Wärme-Kopplung untersucht. Hieraus
ergeben sich 48 eigenständige Varianten (drei Brennstoffgruppen, vier Prozessvarianten,
mit/ohne CCS, mit/ohne KWK). Die in Tabelle 4.1 vergebene Nummerierung für die
untersuchten Varianten findet sich in den Ergebnisabbildungen ab Kapitel 4.3 wieder.

4.1.2 Berechnung der Stromgestehungskosten

Die Stromgestehungskosten kSG,el in Euro/MWh ergeben sich nach Formel 4.1.

kSG,el = kKap,el + kB+W,el + kBr,el + kCO2-Z,el + kCO2-Tr/Sp,el − eFW,el (4.1)
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Tabelle 4.1: Untersuchte Varianten im Rahmen der wirtschaftlichen Analyse

Nr. ohne KWK Nr. mit KWK CCS Brennstoff Prozess

1 25

ohne CCS

Steinkohle Dampf
2 26 Steinkohle IGCC
3 27 Steinkohle Oxyfuel
4 28 Erdgas Dampf

5 29 Holzpellets Dampf
6 30 Holzpellets IGCC
7 31 Holzpellets Oxyfuel
8 32 Biomethan Dampf

9 33 HHS (w=50%) Dampf
10 34 HHS (w=50%) IGCC
11 35 HHS (w=50%) Oxyfuel
12 36 Biogas Dampf

13 37 Post-Comb. Steinkohle Dampf
14 38 Pre-Comb. Steinkohle IGCC
15 39 Oxyfuel Steinkohle Oxyfuel
16 40 Post-Comb. Erdgas Dampf

17 41 Post-Comb. Holzpellets Dampf
18 42 Pre-Comb. Holzpellets IGCC
19 43 Oxyfuel Holzpellets Oxyfuel
20 44 Post-Comb. Biomethan Dampf

21 45 Post-Comb. HHS (w=50%) Dampf
22 46 Pre-Comb. HHS (w=50%) IGCC
23 47 Oxyfuel HHS (w=50%) Oxyfuel
24 48 Post-Comb. Biogas Dampf
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Hierbei werden die folgenden Kostenbestandteile addiert, die jeweils in Euro je erzeugter
elektrischer Energiemenge (Euro/MWh) berechnet werden:

• Kapitalkosten (kKap,el),
• Betriebs- und Wartungskosten (kB+W,el),
• Brennstoffkosten (kBr,el),
• CO2-Zertifikatekosten (kCO2-Z,el),
• CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten (kCO2-Tr/Sp,el) und
• stromspezifische Fernwärmeerlöse (eFW,el).

Die Kapitalkosten kKap,el der einzelnen Varianten unterscheiden sich durch die jeweiligen
spezifischen Investitionskosten in Bezug auf die installierte elektrische Leistung KInv,el in
Euro/kW sowie die jährlichen Volllaststunden tVL (vgl. Formel 4.2). Der Annuitätenfaktor
af in % ist für alle Varianten einheitlich und wird nach Formel 4.3 bestimmt. Hierbei ist
i der Zinssatz in % und n die Nutzungsdauer in Jahren.

kKap,el = KInv,el · af
tVL

(4.2)

af = i · (1 + i)n
(1 + i)n − 1 (4.3)

Die Betriebs- und Wartungskosten pro erzeugter Stromeinheit kB+W,el ergeben sich
nach Formel 4.4. KB+W,el sind die spezifischen, jährlichen Betriebs- und Wartungskosten
in Euro/kW.

kB+W,el = KB+W,el
tVL

(4.4)

Die Brennstoffkosten pro erzeugter Stromeinheit kBr,el berechnen sich nach Formel 4.5.
Hierbei werden die heizwertspezifischen Brennstoffkosten KBr in Euro/MWh durch
den elektrischen Wirkungsgrad ηel dividiert. Diese Berechnungsart wird auch für die
Varianten mit KWK durchgeführt. Hierbei ergeben sich aufgrund niedrigerer elektrischer
Wirkungsgrade zunächst höhere spezifische Brennstoffkosten kBr,el, die anschließend durch
die Wärmeerlöse wieder ausgeglichen werden.

kBr,el = KBr
ηel

(4.5)

Die spezifischen Kosten für CO2-Zertifikate kCO2-Z,el ergeben sich nach Formel 4.6.
Hierbei sind KCO2-Z der CO2-Zertifikatepreis in Euro/t und µCO2,el,dir in kg/MWh die
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spezifischen CO2-Emissionen in Bezug auf die elektrische Energie, die wiederum nach
Formel 4.7 bestimmt werden. Es sind µCO2,Br,dir der heizwertspezifische, direkte CO2-
Emissionsfaktor des Brennstoffs in kg/MJ und ACO2 der CO2-Abscheidegrad in %. Hierbei
werden die CO2-Emissionen bewusst nicht gemäß den in Kapitel 2.3.3.2 vorgestellten
Allokationsmethoden auf die Produkte Wärme und Strom aufgeteilt, sondern (wie auch
die anderen Kosten) zunächst vollständig auf die elektrische Energie bezogen. Für die
Kombinationen aus Biomasse und CCS ergeben sich für kCO2-Z,el negative Kosten, da
CO2 der Atmosphäre entzogen wird.

kCO2-Z,el = KCO2-Z · µCO2,el,dir (4.6)

µCO2,el,dir = µCO2,Br,dir
ηel

· (1 −ACO2) (4.7)

Die Höhe der abgeschiedenen CO2-Emissionen in Bezug auf die produzierte elektrische
Energie µCO2,el,ab in kg/MWh und die Kosten für CO2-Transport und CO2-Speicherung
KCO2-Tr +KCO2-Sp in Euro/t bestimmen die spezifischen Kosten für den CO2-Transport
und die CO2-Speicherung (Formel 4.8). Die abgeschiedenen CO2-Emissionen (µCO2,el,ab)
ergeben sich nach Formel 4.9.

kCO2-Tr/Sp,el = µCO2,el,ab · (KCO2-Tr +KCO2-Sp) (4.8)

µCO2,el,ab = µCO2,Br,dir
ηel

·ACO2 (4.9)

Für die Varianten mit Kraft-Wärme-Kopplung reduzieren die stromspezifischen Fern-
wärmeerlöse eFW,el in Euro/MWh nach Formel 4.10 die Stromgestehungskosten. Hierbei
sind eFW,th die Fernwärmeerlöse je erzeugter Fernwärmeeinheit in Euro/MWh.

eFW,el = ηth
ηel

· eFW,th (4.10)

4.1.3 Berechnung der Wärmegestehungskosten

Die Berechnung der Wärmegestehungskosten kWG,th in Euro/MWh wird für die KWK-
Varianten nach Formel 4.11 durchgeführt. Hierbei werden die stromspezifischen Fernwär-
meerlöse eFW,el wiederum zu den Stromgestehungskosten addiert, da die Wärmegeste-
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hungskosten berechnet werden sollen. Des Weiteren wird ein definierter, für alle Varianten
konstanter Strompreis eStrom in Euro/MWh subtrahiert, der für den in KWK erzeugten
Strom am Strommarkt erzielt werden kann. Mit dem anschließenden Quotienten wird
der Bezug von elektrischer Energie auf Fernwärme angepasst.

kWG,th = (kSG,el + eFW,el − eStrom) · ηel
ηth

(4.11)

4.1.4 Berechnung der CO2-Vermeidungskosten

Die CO2-Vermeidungskosten KCO2-V in Euro/t können für diejenigen Varianten berechnet
werden, bei denen CCS zum Einsatz kommt. Hierfür werden für die gleichen Varianten
(mit und ohne CCS) die Stromgestehungskosten und die spezifischen CO2-Emissionen
miteinander verglichen (vgl. Formel 4.12). Die Kosten für CO2-Zertifikate werden jeweils
subtrahiert, da diese in Bezug auf die produzierte Strommenge unterschiedlich hoch
ausfallen und die Höhe der CO2-Vermeidungskosten nicht beeinflussen dürfen. Hierbei
stellt µCO2,el,verm in kg/MWh die durch die CCS-Integration vermiedenen CO2-Emissionen
dar (vgl. Formel 4.13).

KCO2-V = (kSG,el − kCO2-Z,el)mitCCS − (kSG,el − kCO2-Z,el)ohneCCS
µCO2,el,verm

(4.12)

µCO2,el,verm = (µCO2,el,dir)ohneCCS − (µCO2,el,dir)mitCCS (4.13)

4.1.5 Sensitivitätsanalyse

Bei der Berechnung der Stromgestehungskosten wird ein Parametersatz mit denjenigen
Angaben verwendet, der aus heutiger Sicht als am realistischen eingeschätzt wird. Diese
Festlegungen werden in Kapitel 4.2 beschrieben. Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse
wird untersucht, inwiefern sich die berechneten Stromgestehungskosten und CO2-Ver-
meidungskosten verändern, wenn einzelne Parameter innerhalb realistischer Grenzen
variiert werden. Alle weiteren Parameter werden während der Variation dieses einzelnen
Parameters konstant gehalten.
Die folgenden Parameter werden variiert:

• Brennstoffkosten (KBr),
• CO2-Zertifikatepreis (KCO2-Z),
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• Volllaststunden (tVL),
• Fernwärmeerlöse (eFW,th),
• elektrischer Wirkungsgrad (ηel),
• Investitionskosten (KInv,el) und
• CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten (KCO2-Tr +KCO2-Sp).

Eine weitere Form der Sensitivitätsanalyse stellt der Ausblick auf das Jahr 2050 dar.
Hierbei werden gleichzeitig eine Reihe von Parametern verändert, die die zukünftige
technische Weiterentwicklung (z. B. Wirkungsgrade, CO2-Abscheidegrade) sowie Preis-
entwicklungen (z. B. Brennstoffpreise, Investitions-/Betriebskosten) berücksichtigt.

4.2 Parameter

Im Folgenden werden die wesentlichen Parameter vorgestellt, auf denen die wirtschaftliche
Analyse basiert. Alle Werte können ebenfalls dem Anhang in Tabellen A.20 bis A.22
entnommen werden.

4.2.1 Brennstoff- und CO2-Zertifikatepreise

Bei den Preisen für fossile Brennstoffe konnten in den letzten Jahren erhebliche Preis-
schwankungen sowie ein langfristiger Aufwärtstrend am Brennstoffmarkt beobachtet
werden (vgl. Kapitel 2.2.1.4). Ein ähnlicher Aufwärtstrend ist für die biogenen Brenn-
stoffe in Zukunft ebenfalls zu erwarten, da sie die fossilen Energieträger zunehmend
substituieren werden [vgl. Koornneef et al., 2011, S. 99].

Tabelle 4.2 stellt die für die wirtschaftliche Analyse zugrunde gelegten Brennstoffpreise
dar. Die Preise für die fossilen Energieträger Steinkohle und Erdgas werden für das Jahr
2020 auf Basis des Leitszenarios 2010 des Bundesumweltministeriums übernommen [vgl.
Wenzel und Nitsch, 2010, S. 28]. In der genannten Studie handelt es sich hierbei um den
mäßigen Preispfad, der von einem deutlichen und einem sehr niedrigen Preisanstiegspfad
ergänzt wird, die ca. 25% oberhalb bzw. unterhalb des mäßigen Preisniveaus liegen. In
Wenzel und Nitsch [vgl. 2010, S. 27] wird zwar ausgeführt, dass der deutliche Preisanstieg
durch die zukünftigen Preiserwartungen im World Energy Outlook der IEA gestützt
wird, trotzdem wird in dieser Arbeit als konservative Annahme der mäßige Preisanstieg
verwendet. In der Sensitivitätsanalyse wird eine breite Brennstoffpreisvariation von 50%
bis 150% untersucht. Aus dem vorgenannten Grund wird dabei den Berechnungsergebnisse
>100% besondere Bedeutung beigemessen. Die Brennstoffpreise für Steinkohle und
Erdgas im Jahr 2050 werden aus Viebahn et al. [vgl. 2010, S. 219] übernommen. Hierbei
handelt es sich ebenfalls um den mäßigen Preispfad.
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Tabelle 4.2: Verwendete Brennstoffpreise

Brennstoff
Preise in 2020 (2050)

Quelle
Euro2005/GJ Euro2005/MWh

Steinkohle 4,0 (6,1) 14,4 (21,8) 2020: Wenzel und Nitsch [2010, S. 28],
2050: Viebahn et al. [2010, S. 219]

Erdgas 8,1 (12,1) 29,2 (43,6) 2020: Wenzel und Nitsch [2010, S. 28],
2050: Viebahn et al. [2010, S. 219]

Holzpellets
(w=10%)

10,0 (15,1) 35,9 (54,2) eigene Festlegung auf Basis von Kapi-
tel 2.2.1.4

HHS
(w=50%)

6,0 (9,1) 21,6 (32,7) eigene Festlegung auf Basis von Kapi-
tel 2.2.1.4

Biogas 13,9 (20,7) 50,0 (74,7) eigene Festlegung auf Basis von Kapi-
tel 2.2.1.3

Biomethan 18,1 (27,0) 65,0 (97,1) eigene Festlegung auf Basis von Kapi-
tel 2.2.1.4

Für die Preise von holzartiger Biomasse mit einem Wassergehalt von 50% (Holz-
hackschnitzel) und 10% (Holzpellets) liegen in der Literatur nur wenige Szenarien für
zukünftige Preisentwicklungen vor. Deswegen werden die Preise auf Basis der heutigen
Marktbedingungen, die in Kapitel 2.2.1.4 dargestellt sind, und der Entwicklung bis 2020
für fossile Energieträger prognostiziert. Die Holzhackschnitzelpreise betragen zur Zeit
rund 18Euro/MWh. Da die Steinkohlepreise für 2020 rund 20% über den derzeitigen
Marktpreisen liegen, werden die HHS-Preise ebenfalls um 20% erhöht. Derzeit liegen die
Preise für Industriepellets mit knapp 30Euro/MWh ca. 66% über den Preisen für HHS.
Diese Verhältnismäßigkeit wird für 2020 ebenfalls unterstellt, so dass sich ein Pelletspreis
von ca. 36Euro/MWh bzw. ca. 10Euro/GJ ergibt. Die Preise für 2050 werden anhand
der gleichen Preissteigerung wie für Steinkohle ermittelt, da mittel- und langfristig eine
zunehmende Substitution dieser Festbrennstoffe erwartet werden kann, was zu ähnlichen
Preisentwicklungen führt.
Die hier ausgeführten Brennstoffpreise stellen jeweils Grenzübergangspreise bzw. re-

gional gültige Preise dar. Zusätzliche Kosten, wie z. B. Schiffslöschungen in kleineren
Häfen bei Festbrennstoffen oder Pipelinetransport zum tatsächlichen Bestimmungsort
bei gasförmigen Brennstoffen, sind in den Preisen nicht enthalten. Während diese Kos-
ten für Steinkohle (ca. 1Euro/MWh in Abhängigkeit von Hafenlage und Tiefgang des
See-/Binnenhafens) und für gasförmige Brennstoffe (ca. 2 Euro/MWh für Netznutzungs-
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entgelte, vgl. Kapitel 2.2.1.4) vergleichsweise gering ausfallen, können diese Kosten bei
biogenen Festbrennstoffen einen erheblichen Kostenbestandteil ausmachen: In Kapi-
tel 2.2.1.3 ist dargestellt worden, dass die Transportkosten für Holzhackschnitzel bereits
bei einer Entfernung von 60 km mehr als 5Euro/MWh betragen können. Die Kosten für
einen Schiffstransport von Holzhackschnitzeln aus dem Baltikum nach Flensburg betragen
beispielsweise bereits mehr als 10Euro/MWh. Aufgrund der höheren Energiedichte von
Holzpellets fallen diese Transportkosten im Vergleich dazu niedriger aus, dürften jedoch
leicht über dem Niveau von Steinkohle liegen. Diese Beträge können jedoch nicht einfach
zu den in Tabelle 4.2 aufgeführten Brennstoffkosten addiert werden, da bereits heute am
Markt beobachtet werden kann, dass nur diejenigen biogenen Festbrennstoffe über weite
Distanzen transportiert werden, die am Bestimmungsort zu marktkonformen Preisen
angeboten werden können. Es ist aus heutiger Sicht ungewiss, ob bei steigender Nachfrage
nach biogenen Festbrennstoffen sich für Holzhackschnitzel trotz höherer Transportkosten
ein globaler Markt bilden kann, wie dies für Holzpellets bereits im Ansatz festgestellt
werden kann, oder es bei einem regionalem Markt bleibt. In jedem Fall bleibt ein gewisses
Preisrisiko, das durch eine breite Brennstoffpreisvariation von 50% bis 150% auch im
Falle der biogenen Festbrennstoffe berücksichtigt wird.
Die Marktpreise für Biomethan einschließlich Netznutzungsgebühren liegen derzeit

bei ca. 75Euro/MWh (vgl. Kapitel 2.2.1.4). Die Biomethangestehungskosten betragen
in größeren Anlagen (>500m3/h) ca. 50Euro/MWh (vgl. Kapitel 2.2.1.3). Für das
Jahr 2020 wird ein Biomethanpreis von 65Euro/MWh zugrunde gelegt, da zum einen
die technische Weiterentwicklung bei der Biogaserzeugung und der Biogasreinigung
kostensenkend, zum anderen jedoch eine mögliche Verknappung landwirtschaftlicher
Produktionsflächen kostenerhöhend wirkt. Der Biogaspreis wird mit 50Euro/MWh
angenommen. Die Preisreduzierung in Höhe von 15Euro/MWh gegenüber Biomethan
wird mit der deutlich einfacheren Biogasaufbereitung begründet (vgl. Kostenkomponenten
für Biomethan in Kapitel 2.2.1.3).
Als CO2-Zertifikatepreis wird für das Jahr 2020 mit 30Euro/t (24Euro2005/t) ge-

rechnet. Dieser Wert ist aus den Umfrageergebnissen von Point Carbon abgeleitet, die
in Kapitel 2.2.3.2 näher beschrieben werden [vgl. Tvinnereim et al., 2009, S. 40]. Dies
entspricht auch der Preisannahme in der Leitstudie 2010 des Bundesumweltministeriums
[vgl. Wenzel und Nitsch, 2010, S. 28]. Analog zu den Brennstoffkosten wird der CO2-
Zertifikatepreis in der Sensitivitätsanalyse zwischen 50% und 150% variiert (15Euro/t
bis 45Euro/t), was die Bandbreite der aus heutiger Sicht erwarteten CO2-Zertifikatepreise
darstellt. Für das Jahr 2050 wird mit einem CO2-Zertifikatepreis in Höhe von 50Euro/t
gerechnet, was etwas über den Annahmen in der Leitstudie liegt (45Euro/t) [vgl. Wenzel
und Nitsch, 2010, S. 28].
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In Kapitel 4.3.1.2 wird in Form eines Exkurses darauf eingegangen, dass zukünftig
eine Tonne CO2, die aus der Atmosphäre entnommen wird, mehr wert sein kann als
eine Tonne CO2, die in die Atmosphäre emittiert werden darf. Hierfür werden die
CO2-Zertifikatepreise für negative CO2-Emissionen zwischen 100% und 200% variiert,
während die CO2-Zertifikatepreise für positive CO2-Emissionen konstant bei 100%
gehalten werden.

4.2.2 Volllaststunden

Durch die vermehrte Einspeisung erneuerbarer Energieträger werden sich die Volllaststun-
den für konventionelle Kraftwerke in den nächsten Jahrzehnten deutlich reduzieren [vgl.
Wenzel und Nitsch, 2010, S. 31]. Dies wird die Wirtschaftlichkeit von CCS-Kraftwerken
erschweren, wenn diese nicht die zukünftig erhöhten Anforderungen an eine flexible
Fahrweise erfüllen. Obwohl bislang davon ausgegangen wird, dass die Flexibilität von
Kraftwerken mit CCS geringer sein wird als von Kraftwerken ohne CCS [vgl. Esau et al.,
2010, S. 2 f.], gibt es nach Cooretec [vgl. 2010, S. 36] bereits einige CCS-Technologien, die
die Flexibilität der Kraftwerke steigern können. In Ludig et al. [vgl. 2010, S. 2] wird davon
ausgegangen, dass die Flexibilität von Kohlekraftwerken mit Post-Combustion-Technologie
gegenüber Kohlekraftwerken ohne CCS gesteigert werden kann, indem kurzfristig zu-
gunsten einer erhöhten Stromproduktion auf die CO2-Abscheidung verzichtet wird. Vor
dem Hintergrund der unterschiedlichen Aussagen in der Literatur (vgl. Kapitel 2.2.2.3)
wird für die jeweils gleichen Varianten mit und ohne CCS von den identischen jährlichen
Volllaststunden ausgegangen.

Für neu gebaute fossile Kraftwerke ist in den vergangenen Jahrzehnten üblicherweise
mit jährlichen Volllaststunden von 7000 oder mehr Stunden gerechnet worden. Die
durchschnittlichen Anzahl an Jahresvolllaststunden für Steinkohlekraftwerke im Jahr 2009
hat in Deutschland 3580 Stunden betragen. Erdgaskraftwerke haben im gleichen Zeitraum
3150 Volllaststunden aufgewiesen [vgl. Kiesel und Herkner, 2010, S. 19]. Hierin sind jedoch
auch ältere Kraftwerke mit schlechteren Wirkungsgraden enthalten. In Viebahn et al. [vgl.
2010, S. 183] wird für neu errichtete CCS-Kraftwerke auf fossiler Brennstoffbasis im Jahr
2020 von 4936 Volllaststunden und im Jahr 2050 von 3589 Volllaststunden ausgegangen.
Hieraus wird für die eigenen Berechnungen abgeleitet, dass die Volllaststunden für den
Brennstoff Steinkohle in 2020 rund 5000 und in 2050 rund 3500 betragen. In Anlehnung
an die Ist-Zahlen des Jahres 2008 werden die Volllaststunden für Erdgas in 2020 auf 3000
und in 2050 auf 2000 Volllaststunden festgelegt. Der Volllaststundenunterschied zwischen
Steinkohle und Erdgas wird in 2050 bewusst geringer gewählt, da durch die vermehrte
Einspeisung von erneuerbaren Energieträgern in 2050 eine flexible Kraftwerksleistung

216



4 Wirtschaftliche Analyse

benötigt wird, die vor allem Erdgaskraftwerke bereit stellen können.
Für die Stromerzeugung in Biomassekraftwerken auf Basis holzartiger Biomasse werden

7000 Jahresvolllaststunden zugrunde gelegt, was den Annahmen in SRU [vgl. 2011b, S. 205]
entspricht. Für die Energieträger Biogas und Biomethan werden 4000 Volllaststunden
unterstellt, da mit diesen flexiblen Anlagen bei zukünftig vermehrter Stromeinspeisung
aus Windenergie die Stromnachfrage zu jeder Zeit gedeckt werden kann. Die Brennstoffe
Biogas und Biomethan sind im Vergleich zu Holz jedoch relativ teuer. Diese Werte sind
für die Jahre 2020 und 2050 identisch. Da es sich bei den Biomasse-Anlagen mit CCS
um die einzige Technik handeln könnte, die der Atmosphäre zukünftig CO2 entziehen
kann, sind im Falle eines klimapolitisch notwendigen CO2-Entzugs aus der Atmosphäre
auch deutlich höhere Volllaststunden vorstellbar, die im Rahmen der Sensitivitätsanalyse
abgebildet werden.
Für alle Brennstoffe wird ebenfalls die Kombination mit Kraft-Wärme-Kopplung

untersucht. Hierbei werden jeweils 7000 Volllaststunden zugrunde gelegt, was für eine
KWK-Anlage durchaus üblich ist. In diesen 7000 Volllaststunden wird vollständig im
KWK-Modus produziert, so dass keine ungekoppelte Strom- oder Wärmeerzeugung
erfolgt.
Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse werden für alle Brennstoffe und für die KWK-

Varianten die Volllaststunden zwischen 3000 und 8000 variiert.

4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade

Für die 24 Varianten ohne KWK werden lediglich die elektrischen Wirkungsgrade festge-
legt, während für die 24 Varianten im KWK-Betrieb sowohl ein elektrischer als auch ein
thermischer Wirkungsgrad definiert wird (vgl. Tabelle 4.3, Anhang Tabelle A.21). Hierbei
handelt es sich jeweils um Nettowirkungsgrade, mit denen direkt die Erlöse für Strom und
Wärme berechnet werden. Da dies nicht Nutzungsgrade über einen gewissen Betriebszeit-
raum sind, in denen z. B. An- und Abfahrverluste enthalten sind (vgl. Kapitel 2.1.2.1),
werden die berechneten Gestehungskosten allesamt geringfügig besser ausfallen. Dies hat
jedoch nur marginale Auswirkungen auf Vergleiche zwischen den einzelnen Varianten.

Für die vier fossilen Varianten ohne KWK werden die elektrischen Wirkungsgrade für
das Jahr 2020 aus der Literatur übernommen (vgl. Kapitel 2.1.3.1.4). Die Entwicklung
der elektrischen Wirkungsgrade bis 2050 wird nach Viebahn et al. [vgl. 2010, S. 167]
vorgenommen, indem die Wirkungsgrade jährlich um 0,1%-Punkte bis 0,2%-Punkte
erhöht werden. Für die Varianten mit Holzpellets und Biomethan wird angenommen,
dass diese Brennstoffe in den gleichen Anlagen wie fossile Energieträger eingesetzt werden
können und sich somit ohne CCS die gleichen elektrischen Wirkungsgrade ergeben, auch
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wenn diese Mitverbrennung im Rahmen der EEG-Förderung derzeit nicht gefördert
wird (vgl. Kapitel 2.2.1.5). Die Annahme der gleichen Wirkungsgrade für Holzpellets im
Vergleich zu Steinkohle wird damit begründet, dass es sich hierbei um einen Brennstoff
handelt, der trotz des im Vergleich zu Steinkohle höheren Wasserstoffgehalts einen gerin-
geren Wassergehalt aufweist, was zu einem vergleichbaren Kesselwirkungsgrad führt [vgl.
Rhodes, 2007, S. 24]. Für Biomethan ergibt sich auch mit CCS der gleiche Wirkungsgrad
wie mit fossilem Erdgas. Aufgrund der geringeren spezifischen CO2-Emissionen sind die
elektrischen Wirkungsgrade mit CCS für Holzpellets etwas höher als die vergleichbaren
Wirkungsgrade für fossile Festbrennstoffe. Diese Wirkungsgrade werden aus Kapitel 3.2.6
übernommen.

Tabelle 4.3: Verwendete elektrische Netto-Wirkungsgrade (ohne KWK), eigene Festlegung
auf Basis von Kapitel 2.1.3.1.4, Radgen et al. [vgl. 2006, S. 143 ff.]

Verfahren
ohne CCS mit CCS

2020 2050 2020 2050

Steinkohle (Dampf, Post-Comb.) 41,2% 45,7% 29,0% 35,0%
Steinkohle (IGCC, Pre-Comb.) 45,6% 51,6% 36,5% 42,5%
Steinkohle (Oxyfuel) 44,9% 49,4% 34,7% 40,7%
Erdgas (GuD, Post-Comb.) 54,4% 57,4% 42,6% 48,6%

Holzpellets (Dampf, Post-Comb.) 41,2% 45,7% 30,1% 36,1%
Holzpellets (IGCC, Pre-Comb.) 45,6% 51,6% 37,3% 43,3%
Holzpellets (Oxyfuel) 44,9% 49,4% 36,1% 42,1%
Biomethan (GuD, Post-Comb.) 54,4% 57,4% 42,6% 48,6%

HHS (w=50%) (Dampf, Post-Comb.) 32,2% 39,7% 19,3% 28,3%
HHS (w=50%) (IGCC, Pre-Comb.) 36,6% 45,6% 27,0% 36,0%
HHS (w=50%) (Oxyfuel) 35,9% 43,4% 25,8% 34,8%
Biogas (GuD, Post-Comb.) 45,4% 51,4% 30,6% 39,6%

Die elektrischen Wirkungsgrade für Holzhackschnitzel mit 50% Wassergehalt und Bio-
gas liegen jeweils um 9%-Punkte niedriger als die Wirkungsgrade für fossile Brennstoffe.
Diese Absenkung wird aus Cavezzali et al. [vgl. 2009, S. v] übernommen und spiegelt vor
allem die dort gewählte, deutlich geringere Anlagengröße des Biomassekraftwerks wider.
Die in Kapitel 3.2.6 berechneten Wirkungsgradverluste mit CCS fallen für Holzhack-
schnitzel (w=50%) höher aus als für fossile Brennstoffe, so dass die Wirkungsgrade hier
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stärker reduziert werden. In der Sensitivitätsanalyse werden die in Tabelle 4.3 definierten
elektrischen Wirkungsgrade zwischen 85% und 115% variiert.

Die zugrunde liegenden elektrischen und thermischen Wirkungsgrade für die wirtschaft-
liche Analyse der Varianten mit Kraft-Wärme-Kopplung sind in Tabelle 4.4 dargestellt.
Hierbei handelt es sich ausschließlich um die Wirkungsgrade für das Jahr 2020. Der
elektrische und thermische Wirkungsgrad für den Dampfprozess ohne CCS ist aus Kapi-
tel 3.3.2 übernommen worden. Der elektrische Wirkungsgrad ist um einen Eigenbedarf von
3,5%-Punkten für den KWK-Mehraufwand nach unten korrigiert, so dass der Brennstoff-
ausnutzungsgrad 86% beträgt. Es ergibt sich durch die KWK-Integration ein elektrischer
Wirkungsgradverlust von 8%-Punkten, der in dieser Höhe auch für die Variante Oxyfuel
(ohne CCS) übernommen wird, da es sich hierbei ebenfalls um einen Dampfprozess
handelt. Der elektrische Wirkungsgradverlust durch die KWK-Integration beim Gas-
und Dampfturbinenprozess fällt deutlich geringer aus, da ein Großteil der elektrischen
Leistung durch die Gasturbine erbracht wird. Lediglich die elektrische Leistung der
nachgelagerten Dampfturbine wird durch die Wärmenutzung auf einem höheren Tem-
peraturniveau reduziert. Hierbei wird von einem elektrischen Wirkungsgradverlust von
3%-Punkten ausgegangen, was dem Autor aus SWFL-internen Unterlagen als realistische
Größe erscheint. Da es sich beim IGCC-Prozess ebenfalls um einen kombinierten Gas-
und Dampfturbinenprozess handelt, wird der gleiche elektrische Wirkungsgradrückgang
durch die KWK-Integration übernommen. Die Wirkungsgrade für fossile Energieträger
und Holzpellets sind identisch. Für die Heizkraftwerke auf Basis von Holzhackschnit-
zeln und Biogas wird ein jeweils um 9%-Punkte reduzierter elektrischer Wirkungsgrad
angenommen [vgl. Cavezzali et al., 2009, S. v]. Diese 9%-Punkte werden dem thermi-
schen Wirkungsgrad gutgeschrieben, da dieser bei kleineren Anlagen üblicherweise höher
ausfällt.
Der elektrische und thermische Wirkungsgrad für die CCS-Variante Steinkohle/Post-

Combustion wird aus Kapitel 3.3.2 übernommen. Dem elektrischen Wirkungsgrad werden
wiederum 3,5%-Punkte für Eigenbedarf sowie 4,2%-Punkte für die CO2-Kompression
abgezogen (vgl. Kapitel 3.2.6). Bei den CCS-Varianten Pre-Combustion und Oxyfuel
werden die elektrischen Wirkungsgrade um die gleichen Prozentsätze reduziert wie ohne
KWK. Die thermischen Wirkungsgrade werden jedoch gleich behalten, da die CCS-
Integration für diese Prozesse zu keinen thermischen Einbußen führt (vgl. Kapitel 3.3.1).
Bei der GuD-Variante werden analog zur Steinkohle-Variante sowohl der elektrische als
auch der thermische Wirkungsgrad reduziert. Durch die geringeren spezifischen CO2-
Emissionen fallen die Reduktionen jedoch geringer aus.
Für Holzpellets ergeben sich für die Variante Post-Combustion etwas höhere elektri-

sche und thermische Wirkungsgrade. Diese Steigerung ergibt sich aus den niedrigeren
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Tabelle 4.4: Verwendete elektrische und thermische Netto-Wirkungsgrade (2020), eigene
Festlegung auf Basis von Kapitel 3.3.2, Strauß [vgl. 2006, S. 104], Cavezzali
et al. [vgl. 2009, S. v]

Verfahren
ohne CCS mit CCS

ηel ηth ηel ηth

Steinkohle (Dampf, Post-Comb.) 33,2% 52,8% 23,5% 27,0%
Steinkohle (IGCC, Pre-Comb.) 42,6% 43,4% 33,5% 43,4%
Steinkohle (Oxyfuel) 36,9% 49,1% 26,7% 49,1%
Erdgas (GuD, Post-Comb.) 51,4% 34,6% 42,1% 19,0%

Holzpellets (Dampf, Post-Comb.) 33,2% 52,8% 24,0% 29,4%
Holzpellets (IGCC, Pre-Comb.) 42,6% 43,4% 34,3% 43,4%
Holzpellets (Oxyfuel) 36,9% 49,1% 28,1% 49,1%
Biomethan (GuD, Post-Comb.) 51,4% 34,6% 42,1% 19,0%

HHS (w=50%) (Dampf, Post-Comb.) 24,2% 61,8% 14,1% 43,7%
HHS (w=50%) (IGCC, Pre-Comb.) 33,6% 52,4% 24,0% 52,4%
HHS (w=50%) (Oxyfuel) 27,9% 58,1% 17,8% 58,1%
Biogas (GuD, Post-Comb.) 42,4% 43,6% 30,7% 21,3%

spezifischen CO2-Emissionen (vgl. Kapitel 3.3.2). Der gleiche Effekt führt zu höheren
Wirkungsgraden bei den Varianten Pre-Combustion und Oxyfuel, wobei die thermischen
Wirkungsgrade wiederum gleich bleiben. Die elektrischen Wirkungsgrade für Holzhack-
schnitzel (w=50%) werden analog ermittelt und fallen aufgrund der höheren spezifischen
CO2-Emissionen geringer aus.
Der elektrische und thermische Wirkungsgrad für Biogas werden bestimmt, indem

den jeweiligen Wirkungsgraden mit KWK und ohne CCS der entsprechende CCS-Wir-
kungsgradverlust bei Steinkohle subtrahiert wird. Dieser CCS-Wirkungsgradverlust wird
multipliziert mit dem Verhältnis aus dem CCS-Wirkungsgradverlust für Biogas ohne
KWK und dem CCS-Wirkungsgradverlust für Steinkohle ohne KWK.
Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse werden für die KWK-Anlagen die elektrischen

Wirkungsgrade analog zu den reinen Kraftwerken zwischen 85% und 115% variiert. Hier-
bei wird jedoch bei den Varianten ohne CCS gleichzeitig der thermische Wirkungsgrad
angepasst, so dass für alle Varianten ein Brennstoffausnutzungsgrad von 86% erreicht
wird, da davon ausgegangen werden kann, dass eine elektrische Wirkungsgradsteigerung
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gleichfalls eine Reduktion des thermischen Wirkungsgrads bedeutet. Bei den Varianten
mit CCS bleibt der thermische Wirkungsgrad konstant und nur der elektrische Wirkungs-
grad wird zwischen 85% und 115% variiert. Der thermische Wirkungsgrad wird konstant
gehalten, da in der Sensitivitätsanalyse der Fortschritt der CCS-Varianten untersucht
werden soll, der sich vor allem in einem geringeren elektrischen Wirkungsgradverlust
niederschlagen wird. Für die Post-Combustion-Varianten könnte gleichermaßen der ther-
mische Wirkungsgrad variiert werden, da bei einer Verbesserung der CO2-Wäsche auch
die thermischen Verluste sinken. Dieser Effekt wird jedoch nicht separat untersucht.

Die elektrischen Wirkungsgrade für 2050 ergeben sich wiederum durch Steigerungsraten
von jährlich 0,1%-Punkten bis 0,2%-Punkten nach Viebahn et al. [vgl. 2010, S. 167]. Damit
die Brennstoffausnutzungsgrade im Jahr 2050 nicht unrealistisch hoch ausfallen, werden
diese konstant gehalten, so dass die elektrischen Wirkungsgradsteigerungen in gleicher
Höhe zu thermischen Wirkungsgradreduzierungen führen (vgl. Anhang Tabelle A.21).

4.2.4 Investitions- und Betriebskosten

Die spezifischen Investitionskosten für die Varianten auf Basis fossiler Energieträger
basieren auf den im Kapitel 2.2.3.1.1 vorgestellten Literaturangaben (vgl. Tabelle 4.5).
Trotz der im Kapitel 2.2.1.1 dargestellten, zusätzlichen Investitionskosten für die Biomasse-
Mitverbrennung werden analog zum Vorgehen bei den Wirkungsgraden für Holzpellets
sowie Biomethan die identischen Investitionskosten angenommen, da es sich hierbei um
aufbereite Brennstoffe handelt, die über die gleichen Förderwege wie der Hauptbrennstoff
(Steinkohle/Erdgas) eingesetzt werden können. Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse wird
der Einfluss höherer Investitionskosten untersucht, der im Falle von Holzpellets rund 3%
ausmachen könnte.
Die Investitionskosten für die Brennstoffe HHS (w=50%) sowie Biogas werden um

30% (mit und ohne CCS) erhöht. Diese Mehrkosten stellen den Mittelwert aus den
in der Literatur vorhandenen Investitionskostenangaben dar (vgl. Abbildung 2.33 in
Kapitel 2.2.3.1).

Als Investitionskosten für die KWK-Varianten werden die gleichen Investitionskosten
aus Tabelle 4.5 wie für die Kraftwerke ohne KWK verwendet. Diese Annahme wird
dadurch begründet, dass die KWK-Mehrausgaben für Heizkondensatoren oder Warm-
wasserleitungen durch die deutlich einfachere Turbinengeometrie und den Entfall eines
Rückkühlsystems (Kühlturm bzw. Wasserkühlung) ausgeglichen werden [vgl. SWFL,
2008-2013].

Die Entwicklung der spezifischen Investitionskosten von 2020 bis 2050 wird nach
Angaben in Viebahn et al. [vgl. 2010, S. 219] durchgeführt (jährlicher Kostenrückgang

221



4 Wirtschaftliche Analyse

Tabelle 4.5: Verwendete spezifische Investitionskosten für (Heiz-)Kraftwerke (2020), eigene
Festlegung auf Basis von Kapitel 2.2.3.1.1

Verfahren
Investitionskosten KInv,el

Euro2005/kW

ohne CCS mit CCS

Steinkohle (Dampf, Post-Comb.) 1352 2209
Steinkohle (IGCC, Pre-Comb.) 1580 2108
Steinkohle (Oxyfuel) 1308 2175
Erdgas (GuD, Post-Comb.) 590 1039

Holzpellets (Dampf, Post-Comb.) 1352 2209
Holzpellets (IGCC, Pre-Comb.) 1580 2108
Holzpellets (Oxyfuel) 1308 2175
Biomethan (GuD, Post-Comb.) 590 1039

HHS (w=50%) (Dampf, Post-Comb.) 1757 2977
HHS (w=50%) (IGCC, Pre-Comb.) 2054 2740
HHS (w=50%) (Oxyfuel) 1700 2828
Biogas (GuD, Post-Comb.) 767 1350

um 0% bis 0,9%, vgl. Anhang Tabelle A.22).
Die spezifischen Betriebs- und Wartungskosten (ohne und mit CCS) für fossile Ener-

gieträger, Holzpellets und Biomethan (vgl. Tabelle 4.6) werden aus Kapitel 2.2.3.1.1
übernommen (vgl. Abbildung 2.34). Die fehlenden Angaben für die Oxyfuel-Varianten
werden als Mittelwert des Dampf- und IGCC-Prozesses angenommen. Die jährlichen
Betriebs- und Wartungskosten für Kraftwerke auf Basis von HHS (w=50%) betragen
nach Scholz [vgl. 2009, S. 53] 5% der Investitionskosten (ohne CCS). Da die in Tabelle 4.6
dargestellten Kosten für fossile Energieträger durchschnittlich 4,0% betragen, werden
die Kosten für Holzhackschnitzel (w=50%) um 1,0%-Punkte erhöht (für alle sechs Va-
rianten ohne und mit CCS). Der gleiche Erhöhungsfaktor wird für Biogas angewendet.
Die Betriebskosten für KWK-Anlagen betragen nach Scholz [vgl. 2009, S. 53] 6,8% der
Investitionskosten, so dass 2,8% der Investitionskosten als KWK-Mehrkosten für alle
KWK-Varianten berücksichtigt werden.
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Tabelle 4.6: Verwendete spezifische Betriebs- und Wartungskosten für Kraftwerke und
Heizkraftwerke (2020), eigene Festlegung auf Basis von Kapitel 2.2.3.1.1,
Scholz [vgl. 2009, S. 53]

Betriebs- und Wartungskosten KB+W,el

Verfahren Euro2005/(kW · a)

ohne CCS mit CCS

Steinkohle (Dampf, Post-Comb.) 55 113
Steinkohle (IGCC, Pre-Comb.) 56 78
Steinkohle (Oxyfuel) 55 95
Erdgas (GuD, Post-Comb.) 21 41

Holzpellets (Dampf, Post-Comb.) 55 113
Holzpellets (IGCC, Pre-Comb.) 56 78
Holzpellets (Oxyfuel) 55 95
Biomethan (GuD, Post-Comb.) 21 41

HHS (w=50%) (Dampf, Post-Comb.) 69 127
HHS (w=50%) (IGCC, Pre-Comb.) 72 94
HHS (w=50%) (Oxyfuel) 68 108
Biogas (GuD, Post-Comb.) 26 46

Mehrkosten KWK (Dampf) 38 38
Mehrkosten KWK (IGCC)) 44 44
Mehrkosten KWK (Oxyfuel) 37 37
Mehrkosten KWK (GuD) 15 15

4.2.5 Weitere Parameter

Die spezifischen CO2-Emissionen werden den Ergebnissen aus der technischen Analy-
se entnommen. Im Kapitel 3.2.2.4 ist bereits ausgeführt worden, dass die spezifischen
CO2-Emissionen für Steinkohle mit 0,108 t/GJ im Vergleich zu Literaturwerten relativ
hoch sind (0,095 t/GJ bis 0,101 t/GJ). Trotzdem wird dieser höhere Wert verwendet,
da andernfalls keine entsprechenden Literaturangaben für Holzpellets vorhanden gewe-
sen wären. Der Effekt dieser unterschiedlichen CO2-Emissionsfaktoren für Steinkohle
auf die Stromgestehungskosten sowie CO2-Vermeidungskosten wird in den jeweiligen
Kapiteln kurz dargestellt, indem die Berechnungen ebenfalls mit einem spezifischen
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CO2-Emissionsfaktor von 0,095 t/GJ durchgeführt werden.
Als CO2-Abscheidegrad im Jahr 2020 wird für die CCS-Variante Post-Combustion mit

90% gerechnet (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2). In Kapitel 3.2.3.5.2 ist bereits dargestellt worden,
dass der spezifische Energieaufwand bei der Abscheidung von 90% des enthaltenen CO2

bei 1,95MJ/kg liegt und bei einem CO2-Abscheidegrad von 50% auf 1,08MJ/kg sinkt [vgl.
Fischedick et al., 2007, S. 219]. Deswegen wird im Rahmen der Sensitivitätsanalyse eben-
falls dieser geringere CO2-Abscheidegrad untersucht. Für die Variante Pre-Combustion
werden wie bei Post-Combustion 90% CO2-Abscheidegrad unterstellt. Für das Jahr 2050
wird jeweils mit einer Steigerung auf 92% gerechnet [vgl. Viebahn et al., 2010, S. 167].
Da bei der Variante Oxyfuel der gesamte Rauchgasstrom gereinigt und anschließend
gespeichert wird (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2), beträgt der CO2-Abscheidegrad nahezu 100%
[vgl. Metz et al., 2005, S. 122]. Die Berechnungen werden mit 99% durchgeführt.

Die Höhe der CO2-Transportkosten hängt entscheidend von der jährlichen Massenrate
und der Transportentfernung ab: Geringere Transportraten führen zu exponentiell steigen-
den spezifischen CO2-Transportkosten, größere Transportdistanzen führen zu linear wach-
senden CO2-Transportkosten (vgl. Kapitel 2.2.3.1.2). Als mittlere CO2-Transportkosten
werden für 2020 und 2050 jeweils 5 Euro/t unterstellt. Dies entspricht bei einem Pipeline-
transport von etwa 250 km Länge einer jährlichen CO2-Massenrate von 1Mt bis 2Mt (vgl.
Abbildung 2.37). Für die Sensitivitätsanalyse wird mit minimalen CO2-Transportkosten
von 0Euro/t und maximalen Kosten von 20Euro/t gerechnet. 0 Euro/t könnten anfallen,
wenn sich das (Heiz-)Kraftwerk direkt an einer CO2-Lagerstätte befindet, 20Euro/t
ergeben sich für einen CO2-Schiffstransport von ca. 3500 km (bei einer CO2-Rate von
6Mt/a, vgl. Kapitel 2.2.3.1.2). Eine Veröffentlichung aus dem Jahr 2010 zeigt, dass diese
Kostenobergrenzen nicht zu hoch angesetzt sind: Auf Basis eines CO2-Transportstroms
von 2,5Mt/a ergeben sich für den Pipeline-/Schiffstransport bei einer Distanz von 180 km
CO2-Transportkosten von rund 10Euro/t bis 13Euro/t und bei 750 km rund 14Euro/t
bis 27Euro/t [vgl. Nilsson, 2010, S. 27].
Als Kosten für die CO2-Speicherung wird in 2020 mit 4Euro/t gerechnet. Dies ent-

spricht den mittleren technischen Kosten der CO2-Speicherung in der Literatur (vgl.
Kapitel 2.2.3.1.3). Mögliche negative Kosten für die Produktionssteigerung bei der Einla-
gerung in Erdöl- und Erdgaslagerstätten werden nicht berücksichtigt, da hierbei wieder
neue Kohlenwasserstoffe in die Atmosphäre gelangen. Es wird jedoch im Rahmen der
Sensitivitätsanalyse eine Reduktion der CO2-Speicherkosten auf 0Euro/t berücksichtigt,
falls bestehende Bohrungen genutzt werden können. Für 2050 wird aufgrund knap-
per CO2-Lagerstätten von einer Erhöhung auf 10Euro/t ausgegangen. Aufgrund der
Knappheit geeigneter Lagerstätten werden im Rahmen der Sensitivitätsanalyse die CO2-
Speicherkosten auf maximal 400% bzw. 16Euro/t erhöht. Grundsätzlich besteht natürlich
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die Möglichkeit, das CO2 in größeren Lagerstätten (z. B. vor Norwegen oder den Nie-
derlanden) einzulagern, so dass niedrigere CO2-Speicherkosten erreicht werden könnten.
Hierdurch erhöhen sich jedoch wiederum die CO2-Transportkosten. Wegen dieser mögli-
chen gegenseitigen Abhängigkeit werden die CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten in
der wirtschaftlichen Analyse zusammengefasst.

Wie in Kapitel 4.1.1 beschrieben, basieren die Berechnungen auf Euro des Jahres 2005.
Um Kosten- und Preisangaben aus dem Jahr 2020 in Euro des Jahres 2005 umzurechnen,
wird allgemein eine Preissteigerung von 1,5%/a unterstellt, so dass sich für das Jahr
2020 ein Faktor von 1,25 und für das Jahr 2050 ein Faktor von 1,95 ergibt.

Alle Investitionen werden auf eine Nutzungsdauer von 20 Jahren umgelegt. Der Zinssatz
beträgt 5,0%, so dass sich nach Formel 4.3 ein Annuitätenfaktor von 0,08 ergibt.
Für die Berechnung der Stromgestehungskosten wird für die produzierte Fernwärme

eine Vergütung berücksichtigt. Diese Vergütung ergibt sich aus den Fernwärmepreisen
(70Euro/MWh bzw. 65Euro2005/MWh, vgl. Kapitel 2.2.2.2) abzüglich der Kosten für
die Fernwärmeverteilung und sonstiger Kosten. Die Kosten für die Fernwärmeverteilung
betragen nach Jochem et al. [vgl. 2000, S. 216] durchschnittlich 36% der gesamten Fernwär-
mekosten. Unter sonstige Kosten fallen Pumpenergieaufwand im Heizkraftwerk, Vertriebs-
und Verwaltungsaufwendungen sowie ein Gewinnanteil, die mit 20% angenommen wer-
den. Es ergeben sich Fernwärmeerlöse (eFW,th) in Höhe von 29Euro/MWh (8Euro/GJ).
Dieser Wert entspricht größenordnungsmäßig den internen Betriebserfahrungen bei der
Stadtwerke Flensburg GmbH.
Um auf der anderen Seite die Wärmegestehungskosten zu berechnen, wird für den

produzierten Strom eine Strompreis-Vergütung (eStrom) von 50Euro/MWh angenommen.
Analog zu den Brennstoffkosten werden die Erlöse für Fernwärme und Strom für das
Jahr 2050 um 50% angehoben (Fernwärme: ca. 43Euro/GJ, Strom: 75Euro/MWh).

4.3 Stromgestehungskosten

Im Folgenden werden die auf Basis der in Kapitel 4.2 definierten Parameter berechneten
Stromgestehungskosten für die Jahre 2020 und 2050 vorgestellt. Anschließend wird für
die wesentlichen Kostenbestandteile eine Sensitivitätsanalyse durchgeführt.

4.3.1 Stromgestehungskosten in 2020

In Abbildung 4.1 sind die Stromgestehungskosten für die Varianten ohne KWK und ohne
CCS dargestellt. Die Stromgestehungskosten für fossile Energieträger liegen auf einem
Niveau von 85Euro/MWh bis 90Euro/MWh und somit leicht unter den Stromgeste-
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hungskosten für biogene Festbrennstoffe, was Berechnungen an anderer Stelle entspricht
[vgl. EBTP/ZEP, 2012, S. 21]. Trotz des höheren Brennstoffpreises weist Erdgas we-
gen deutlich niedrigerer Investitions- und Wartungskosten sowie geringerer spezifischer
CO2-Emissionen und höherer elektrischer Wirkungsgrade die niedrigsten Stromgestehungs-
kosten auf. Diese Stromgestehungskosten liegen vor allem aufgrund deutlich niedriger
Volllaststunden allgemein über dem Niveau der Stromgestehungskosten in der Literatur,
das in Kapitel 2.2.3.1.1 vorgestellt worden ist (vgl. Abbildung 2.35). Die Stromgestehungs-
kosten aus Holzhackschnitzeln (w=50%) liegen mit 89Euro/MWh bis 97Euro/MWh
aufgrund niedrigerer Brennstoffkosten unter den Stromgestehungskosten aus Holzpellets
(103Euro/MWh bis 110Euro/MWh). Die höchsten Stromgestehungskosten weisen Biogas
und Biomethan mit 132Euro/MWh bis 137Euro/MWh auf.
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Abbildung 4.1: Stromgestehungskosten im Jahr 2020 (ohne KWK, ohne CCS), eigene
Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

Die in Abbildung 4.2 dargestellten Stromgestehungskosten ohne KWK und mit CCS
lassen erkennen, dass die Varianten mit Pre-Combustion jeweils die niedrigsten Stromge-
stehungskosten aufweisen (jeweils dicht gefolgt von den Oxyfuel-Varianten). Die Ursache
hierfür sind die geringeren Wirkungsgradverluste bei Integration der CO2-Abscheidung
(vgl. Kapitel 4.2.3). Es liegen wiederum die Stromgestehungskosten von Steinkohle am
niedrigsten, dicht gefolgt von Holzhackschnitzeln und mit größerem Abstand von den
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Holzpellets. Für die Varianten mit biogenen Brennstoffen (17 bis 24) fallen für die CO2-
Zertifikate negative Kosten an. Hierbei wird davon ausgegangen, dass die negativen
CO2-Emissionen zu Marktpreisen für CO2-Zertifikate vergütet werden.
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Abbildung 4.2: Stromgestehungskosten im Jahr 2020 (ohne KWK, mit CCS), eigene
Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

Die Stromgestehungskosten bei der gleichzeitigen Erzeugung von Strom und Fernwärme
(ohne CCS) liegen deutlich niedriger als die Stromgestehungskosten bei reiner Stromer-
zeugung (vgl. Abbildung 4.3). Holzhackschnitzel (w=50%) weisen mit 51Euro/MWh
bis 60Euro/MWh die niedrigsten Stromgestehungskosten auf, da in diesen Anlagen ein
relativ geringer elektrischer, jedoch ein umso höherer thermischer Wirkungsgrad vorliegt:
Für den Dampfprozess betragen die elektrischen und thermischen Wirkungsgrade hierbei
24,2% und 61,8%, während die Wirkungsgrade für Holzpellets bzw. Steinkohle bei 33,2%
und 52,8% liegen (vgl. Kapitel 4.2.3).
Die Stromgestehungskosten für die Varianten mit KWK und mit CCS streuen in-

nerhalb der Brennstoffgruppen am stärksten (vgl. Abbildung 4.4). Die Varianten mit
Post-Combustion weisen jeweils die höchsten Stromgestehungskosten auf: Die elektri-
schen Wirkungsgradverluste durch die MEA-Wäsche fallen zwar mit 9%-Punkten bis
10%-Punkten ähnlich hoch wie bei Pre-Combustion oder Oxyfuel aus, doch gehen zusätz-
lich 18%-Punkte bis 26%-Punkte des thermischen Wirkungsgrads verloren. Hierdurch
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Abbildung 4.3: Stromgestehungskosten im Jahr 2020 (mit KWK, ohne CCS), eigene
Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

reduzieren sich die Fernwärmeerlöse erheblich. Für die Varianten Pre-Combustion und
Oxyfuel auf Basis von Holzhackschnitzel (w=50%) ergeben sich Stromgestehungskosten
von 47Euro/MWh bis 56Euro/MWh, was durchaus im Bereich der für 2020 erwarteten
Großhandelspreise für elektrische Energie liegt (ca. 70Euro/MWh [vgl. Wenzel und
Nitsch, 2010, S. 30 ff.]).
Berechnet man die Stromgestehungskosten auf Basis des geringeren CO2-Emissions-

faktors für Steinkohle (0,095 t/GJ ggü. 0,108 t/GJ, vgl. Kapitel 4.2.5), so ergeben sich
für alle Varianten durchschnittlich um 2,1Euro/MWh niedrigere Stromgestehungskosten
(1,2Euro/MWh bis 3,3Euro/MWh). Die höheren Reduzierungen ergeben sich für die
Varianten mit geringerem elektrischen Wirkungsgrad (Post-Combustion).

In den beiden folgenden Unterkapiteln werden die Stromgestehungskosten für zwei
Sonderfälle untersucht: Post-Combustion mit einem CO2-Abscheidegrad von 50% sowie
die Möglichkeit, dass für negative CO2-Emissionen höhere CO2-Zertifikatepreise gezahlt
werden.
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Abbildung 4.4: Stromgestehungskosten im Jahr 2020 (mit KWK, mit CCS), eigene Be-
rechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

4.3.1.1 Post-Combustion mit CO2-Abscheidegrad von 50%

In Kapitel 3.2.5 ist ausgeführt worden, dass die CCS-Variante Post-Combustion bei
einem CO2-Abscheidegrad von 50% anstelle der hier definierten 90% mit einem deutlich
geringeren spezifischen Energieaufwand CO2 aus den Rauchgasen herausfiltern kann:
Nach Fischedick et al. [vgl. 2007, S. 219] beträgt der auf das abgeschiedene CO2 bezogene
Energieaufwand bei 50% CO2-Abscheidegrad lediglich 1,08MJ/kg gegenüber 1,95MJ/kg
bei einem CO2-Abscheidegrad von 90%. Hieraus ergibt sich eine Reduzierung des spezifi-
schen Energieaufwands auf 55%. Der CO2-Abscheidegrad beträgt bei 50% ebenfalls 55%
des Ausgangsniveaus (90%). Im Ergebnis verringern sich die Energieaufwendungen um
ca. 69%, während der CO2-Abscheidegrad um 45% abnimmt und somit die spezifischen
CO2-Emissionen deutlich zunehmen. Um die Auswirkungen auf die Stromgestehungs-
kosten überschlägig beurteilen zu können, werden zum einen der CO2-Abscheidegrad
von 90% auf 50% reduziert und die elektrischen und thermischen Wirkungsgradverluste
jeweils um 69% reduziert. Die spezifischen Investitionskosten und alle weiteren Parameter,
die sich bei einem reduzierten CO2-Abscheidegrad möglicherweise verändern, werden
konstant gehalten. So kann beispielsweise davon ausgegangen werden, dass bei einem
niedrigeren CO2-Abscheidegrad die spezifischen CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten
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höher ausfallen werden.
Die Stromgestehungskosten fallen durch die niedrigeren CO2-Abscheidegrade erwar-

tungsgemäß geringer aus: Bei den Varianten ohne KWK liegen diese für die Festbrennstoffe
um ca. 8 Euro/MWh bis 18Euro/MWh niedriger, jedoch noch immer auf höherem Niveau
als die Varianten Oxyfuel und Pre-Combustion (vgl. Abbildung 4.5). Für die gasför-
migen Brennstoffe ist der Rückgang der Stromgestehungskosten noch deutlicher: Bei
Biogas sinken die Stromgestehungskosten aufgrund hoher spezifischer CO2-Emissionen
um 34Euro/MWh.
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Abbildung 4.5: Stromgestehungskosten im Jahr 2020 bei 50% und 90% bis 99% CO2-
Abscheidegrad (ohne KWK, mit CCS), eigene Berechnung mit Daten aus
Kapitel 4.2

Die Reduzierung des CO2-Abscheidegrads für die Varianten mit KWK führt bei
den Festbrennstoffen zu etwas höheren Rückgängen der Stromgestehungskosten: Sie
betragen 14Euro/MWh bis 28Euro/MWh, da bei einem geringeren CO2-Abscheidegrad
sowohl der elektrische als auch der thermische Wirkungsgradverlust geringer ausfällt
(vgl. Abbildung 4.6). Bei den KWK-Varianten liegen die Stromgestehungskosten der
Varianten 37, 41 und 45 jedoch weiterhin deutlich über den Stromgestehungskosten für
die entsprechenden Oxyfuel- bzw. Pre-Combustion-Varianten. Die Rückgänge für die
gasförmigen Brennstoffe fallen ähnlich hoch wie ohne KWK aus, da diese Varianten
durch den GuD-Prozess grundsätzlich über einen geringeren thermischen Wirkungsgrad
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verfügen, der von dem geringeren CO2-Abscheidegrad profitieren kann.
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Abbildung 4.6: Stromgestehungskosten im Jahr 2020 bei 50% und 90% bis 99% CO2-
Abscheidung (mit KWK, mit CCS), eigene Berechnung mit Daten aus
Kapitel 4.2

4.3.1.2 Höhere CO2-Zertifikatepreise für negative CO2-Emissionen

Der heutige CO2-Emissionsrechtehandel basiert auf dem Handel von CO2-Zertifikaten, die
den Besitzer zum Ausstoß von bestimmten CO2-Mengen berechtigen. Bei der Berechnung
der Stromgestehungskosten im vorigen Abschnitt ist davon ausgegangen worden, dass
für die negativen CO2-Emissionen, die durch Bio-CCS erreicht werden, die gleichen
CO2-Zertifikatepreise gelten wie für positive CO2-Emissionen. Vor dem Hintergrund
ambitionierter Klimaschutzziele (vgl. Kapitel 1.1.2) können zukünftig jedoch große Mengen
an negativen CO2-Emissionen notwendig werden, die am Markt höher als positive CO2-
Emissionen bewertet werden können, um die wirtschaftliche Attraktivität zu fördern [vgl.
Heidug et al., 2012, S. 40].

Abbildung 4.7 zeigt für die Varianten mit KWK und mit CCS, dass bei gleichen CO2-
Zertifikatepreisen für positive und negative CO2-Emissionen die Stromgestehungskosten
für die fünf aussichtsreichsten Varianten bei 47Euro/MWh bis 58Euro/MWh eng beisam-
men liegen. Mit steigenden CO2-Zertifikatepreisen für negative CO2-Emissionen fallen
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Abbildung 4.7: Stromgestehungskosten im Jahr 2020 bei Variation der CO2-Zertifika-
tekosten für negative CO2-Emissionen (mit KWK, mit CCS), eigene
Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

erwartungsgemäß die Stromgestehungskosten für die Varianten mit biogenen Brennstoffen.
Bei einem um 50% höheren CO2-Zertifikatepreis (36Euro2005/t bzw. 45Euro/t) ergeben
sich für die Varianten Pre-Combustion und Oxyfuel auf Basis von Holzhackschnitzeln
Stromgestehungskosten von weniger als 20Euro/MWh bis 38Euro/MWh. Ab einem CO2-
Zertifikatepreis von 45Euro2005/t können sich für die Variante Oxyfuel sogar negative
Stromgestehungskosten ergeben. Die Stromgestehungskosten der Varianten auf Basis von
Holzpellets liegen auch bei einem CO2-Zertifikatepreis von 60Euro/t über den Werten
für Steinkohle.

4.3.2 Stromgestehungskosten in 2050

Die Berechnung der Stromgestehungskosten für das Jahr 2050 basieren wiederum auf den
in Kapitel 4.2 getroffenen Annahmen. Wesentliche Veränderungen sind im Bereich der
Brennstoffpreise, der CO2-Zertifikatepreise, der Volllaststunden, der Wirkungsgrade sowie
der Investitions- und Betriebskosten vorgenommen worden. Es werden im Folgenden
ausschließlich die Varianten mit CCS betrachtet, da hierbei die negativen CO2-Emissionen
erreicht werden können.
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In Abbildung 4.8 sind die Stromgestehungskosten für das Jahr 2050 ohne KWK und
mit CCS dargestellt. Für jede Variante ergeben sich höhere Stromgestehungskosten als in
2020. Die Steigerungen fallen für die Varianten mit Post-Combustion (Festbrennstoffe und
gasförmige Brennstoffe) mit 23Euro/MWh bis 42Euro/MWh am stärksten aus. Die ge-
ringsten Stromgestehungskosten sind wie im Jahr 2020 von den Pre-Combustion-Varianten
zu erwarten, dicht gefolgt von den Oxyfuel-Varianten. Die Stromgestehungskosten für
HHS (w=50%) liegen etwa auf dem gleichen Niveau wie für Steinkohle.
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Abbildung 4.8: Stromgestehungskosten im Jahr 2050 (ohne KWK, mit CCS), eigene
Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

Die Stromgestehungskosten im Jahr 2050 mit KWK fallen vor allem für die fossilen
Brennstoffe erheblich niedriger aus als ohne KWK. Dies resultiert aus der deutlichen
Zunahme der jährlichen Volllaststunden (7000 mit KWK, 3500 ohne KWK). Im Be-
reich der erneuerbaren Energieträger fallen die Steigerungen der Stromgestehungskosten
gegenüber 2020 ähnlich hoch aus wie ohne KWK (13Euro/MWh bis 42Euro/MWh).
Die wirtschaftlichsten Varianten zur Erzeugung negativer CO2-Emissionen sind mit
Stromgestehungskosten von 67Euro/MWh bis 69Euro/MWh abermals die Varianten
Pre-Combustion und Oxyfuel auf Basis von HHS (w=50%) (vgl. Abbildung 4.9).
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Abbildung 4.9: Stromgestehungskosten im Jahr 2050 (mit KWK, mit CCS), eigene Be-
rechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

4.3.3 Sensitivitätsanalyse der Stromgestehungskosten

Für die Sensitivitätsanalyse der Stromgestehungskosten wird zunächst anhand einer Vari-
ante gezeigt, welchen Einfluss die Variation der einzelnen Parameter auf die Stromgeste-
hungskosten hat. Hierbei wird eine Variante näher betrachtet, die unter den erneuerbaren
Energieträgern im CCS-Betrieb im Jahr 2020 vergleichsweise niedrige Stromgestehungs-
kosten aufweist: die Variante Pre-Combustion auf Basis von Holzhackschnitzeln (w=50%)
(105Euro/MWh ohne KWK, 56Euro/MWh mit KWK). Die Variante 47 (Oxyfuel +
HHS w=50%) führt zwar mit 109Euro/MWh (ohne KWK) bzw. 47Euro/MWh (mit
KWK) zu ähnlich niedrigen Stromgestehungskosten, jedoch wird in Kapitel 2.1.3.1.5
ausgeführt, dass bislang vor allem in IGCC-Kraftwerken Biomasse testweise eingesetzt
wird.

Abbildung 4.10 stellt die Sensitivität der Stromgestehungskosten für die Variante Pre-
Combustion auf Basis von Holzhackschnitzeln ohne KWK dar. Da nicht alle Parameter
symmetrisch in negative wie positive Richtung verändert werden (z. B. Investitionskosten
zwischen 70% und 150%), reichen nicht alle Linien vom Minimum bis zum Maximum. Die
Variation der CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten sowie der Brennstoffpreise führt
zu erheblichen Veränderungen der Stromgestehungskosten: Die Stromgestehungskosten
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können sich hierbei jeweils auf bis zu 140Euro/MWh erhöhen. Da der Sensitivitätsbereich
der CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten nach unten kleiner ausfällt (minimal 0%,
maximal 400%), ergeben sich hierbei nicht so niedrige Stromgestehungskosten wie bei
minimalen Brennstoffkosten (ca. 65Euro/MWh). Ebenfalls entscheidenden Einfluss hat
die Anzahl der Volllaststunden: Bei einer Reduzierung der Volllaststunden von 7000 auf
3000 erhöhen sich die Stromgestehungskosten sogar auf 165Euro/MWh. Die Sensitivität
bei der Variation der Investitionskosten, der Wirkungsgrade und der CO2-Zertifikatepreise
ist weniger stark.
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Abbildung 4.10: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 (IGCC/Pre-
Combustion, HHS (w=50%), ohne KWK, mit CCS), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2

Die Sensitivitäten mit KWK fallen etwas stärker aus: Von einem Ausgangsniveau von
56Euro/MWh steigen die Stromgestehungskosten auf ca. 100Euro/MWh bei maximalen
Kosten für Brennstoff sowie CO2-Transport und CO2-Speicherung (vgl. Abbildung 4.11).
Eine Reduktion der Volllaststunden auf 3000 führt zu einer Erhöhung der Stromgeste-
hungskosten auf 124Euro/MWh. Der Einfluss der Variation der CO2-Zertifikatekosten,
Investitionskosten, Wirkungsgrade und Fernwärmeerlöse ist wiederum untergeordnet.
Hierbei fällt jedoch auf, dass aufgrund geringerer elektrischer Wirkungsgrade der Ein-
fluss der Wirkungsgradvariation zwischen 85% und 115% mit KWK deutlich geringer
ausfällt: Mit KWK erhöhen bzw. reduzieren sich die Stromgestehungskosten um etwa
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1,4Euro/MWh, während diese Änderung ohne KWK ca. 18Euro/MWh beträgt (vgl.
Abbildung 4.10 und Abbildung 4.11).
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Abbildung 4.11: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 (IGCC/Pre-
Combustion, HHS (w=50%), mit KWK, mit CCS), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2

Als wesentliche Einflussgrößen sind somit die Brennstoffpreise, die Kosten für CO2-
Transport und CO2-Speicherung sowie die Volllaststunden detektiert worden, auf die
im Folgenden näher eingegangen wird. Zusätzlich werden die CO2-Zertifikatekosten
untersucht, da hierbei ein unterschiedliches Verhalten zwischen fossilen und erneuerbaren
Energieträgern zu erwarten ist. Hierbei werden wieder alle Varianten mit CCS betrachtet,
um zu erkennen, ob durch die Veränderung unterschiedliche Varianten zu niedrigeren
Stromgestehungskosten führen.

4.3.3.1 Variation der Brennstoffpreise

Abbildung 4.12 stellt für die zwölf untersuchten Varianten mit CCS und ohne KWK
dar, wie sich die Stromgestehungskosten bei einer Variation der Brennstoffkosten von
50% bis 150% ändern. Bei den fossilen Brennstoffen machen die Brennstoffkosten
grundsätzlich einen geringeren Anteil an den Stromgestehungskosten aus, so dass die
Variation hier zu insgesamt geringeren Schwankungen der Stromgestehungskosten führt.
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Bei sehr niedrigen Brennstoffpreisen liegen die Stromgestehungskosten für alle Varianten
in einem sehr engen Bereich von 67Euro/MWh bis 108Euro/MWh beisammen. Bei
höheren Brennstoffpreisen steigen die Stromgestehungskosten für Biogas und Biomethan
aufgrund des deutlich höheren Ausgangspreisniveaus überdurchschnittlich stark an. Im
Bereich der Festbrennstoffe steigen die Varianten auf Basis von Post-Combustion ebenfalls
stärker an, da diese die niedrigsten elektrischen Wirkungsgrade aufweisen. Somit variieren
die Stromgestehungskosten bei 150% der Brennstoffpreise zwischen 120Euro/MWh und
270Euro/MWh.
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Abbildung 4.12: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 auf Variation der
Brennstoffpreise (ohne KWK, mit CCS), eigene Berechnung mit Daten
aus Kapitel 4.2

Die Variation der Brennstoffpreise bei den Varianten mit KWK führt zu einer ähnli-
chen Entwicklung auf niedrigerem Niveau bei den Stromgestehungskosten (vgl. Abbil-
dung 4.13). Die Varianten mit erntefrischen Holzhackschnitzeln (w=50%) führen hierbei
bei niedrigen Brennstoffpreisen zu den niedrigsten Stromgestehungskosten, die für die
Variante Oxyfuel sogar unter 0Euro/MWh fallen. Die Varianten Post-Combustion und
Pre-Combustion auf Basis von HHS liegen mit Stromgestehungskosten von 7Euro/MWh
bis 11Euro/MWh ebenfalls deutlich unter den heutigen Marktpreisen. Auffällig ist, dass
die Festbrennstoffvarianten auf Basis von Post-Combustion (37, 41, 45) aufgrund der
hohen thermischen Wirkungsgradeinbußen auf die Brennstoffpreissteigerungen ähnlich
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sensitiv reagieren wie die gasförmigen Brennstoffe, die ohne KWK am empfindlichsten
auf die Brennstoffpreisschwankungen reagiert haben.
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Abbildung 4.13: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 auf Variation der
Brennstoffpreise (mit KWK, mit CCS), eigene Berechnung mit Daten
aus Kapitel 4.2

4.3.3.2 Variation der CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten

Die Variation der CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten führt für die Varianten mit
und ohne KWK zu ähnlichen Veränderungen der Stromgestehungskosten, so dass in
Abbildung 4.14 lediglich die Varianten mit KWK dargestellt sind. Die Varianten mit
hohen spezifischen CO2-Emissionen weisen erwartungsgemäß bei hohen Kosten für CO2-
Transport und CO2-Speicherung die stärksten Steigerungen der Stromgestehungskosten
auf. So weisen Holzhackschnitzel (w=50%) und Steinkohle bei CO2-Transport- und CO2-
Speicherkosten von 9Euro/t Stromgestehungskosten in einem Bereich von 47Euro/MWh
bis 58Euro/MWh auf, während diese bei CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten von
36Euro/t auf 88Euro/MWh bis 108Euro/MWh ansteigen. Der Anstieg für erntefrisches
Holz fällt hierbei am stärksten aus. Noch intensiver ist der Anstieg der Stromgeste-
hungskosten für die Variante 45 (Post-Combustion + HHS), die von 60Euro/MWh auf
152Euro/MWh bei maximalen CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten ansteigt. Die
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Ursache hierfür sind die hohen abgeschiedenen spezifischen CO2-Emissionen und der
vergleichsweise geringe elektrische und thermische Wirkungsgrad.

Vor dem Hintergrund der deutlichen Zunahme der Stromgestehungskosten bei steigen-
den CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten wird eine CO2-Nutzung zur Algenproduk-
tion deutlich interessanter. Bei einer räumlichen Konzentration von Heizkraftwerk und
Algenaufzucht könnte auf die CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten weitestgehend
verzichtet werden, so dass Stromgestehungskosten von 27Euro/MWh bis 60Euro/MWh
möglich werden.
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Abbildung 4.14: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 auf Variation der
CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten (mit KWK, mit CCS), eigene
Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

4.3.3.3 Variation der Volllaststunden

Die Anzahl der Volllaststunden hat entscheidenden Einfluss auf die Stromgestehungskos-
ten, da hiermit die Fixkosten, die 10% bis 50% der Stromgestehungskosten ausmachen
(vgl. Kapitel 4.3.1), bei einer Zunahme der Volllaststunden von 3000 auf 7000 mehr als
halbiert werden. In Abbildung 4.15 sind die Varianten ohne KWK dargestellt. Es wird
deutlich, dass die Varianten auf Basis erneuerbarer Energieträger bei gleichen Volllast-
stunden grundsätzlich zu höheren Stromgestehungskosten führen. Durch die Annahme
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von unterschiedlichen Volllaststunden zwischen 3000 und 7000 bzw. grundsätzlich höheren
Volllaststunden für erneuerbare Energieträger (vgl. Kasten „Grundparameter“) ergeben
sich wiederum ähnlich hohe Stromgestehungskosten. Die geringeren spezifischen Inves-
titionskosten für Varianten auf Basis gasförmiger Brennstoffe führen zu einer deutlich
geringeren Sensitivität dieser Varianten für alle drei gasförmigen Brennstoffe.
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Abbildung 4.15: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 auf Variation der
Volllaststunden (ohne KWK, mit CCS), eigene Berechnung mit Daten
aus Kapitel 4.2

Ein etwas anderes Bild ergibt sich bei der Sensitivitätsanalyse der Volllaststunden
für die Varianten mit KWK (vgl. Abbildung 4.16). Die Varianten auf Basis von Holz-
hackschnitzeln mit 50% Wassergehalt weisen im Vergleich zu Steinkohle und Holzpellets
relativ niedrige elektrische und dafür relativ hohe thermische Wirkungsgrade auf. Dies
führt dazu, dass die Stromgestehungskosten nach KWK-Integration zwischen 5000 und
8000Volllaststunden für erntefrisches Holz und Steinkohle vergleichbar sind bzw. für
die Variante Oxyfuel sogar etwas niedriger ausfallen. Grundsätzlich ist das Niveau der
Stromgestehungskosten im Vergleich zu den Varianten ohne KWK aufgrund der Fern-
wärmeerlöse um ca. 25Euro/MWh geringer (außer bei den Post-Combustion-Varianten
wegen der deutlich geringeren thermischen Wirkungsgrade).
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Abbildung 4.16: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 auf Variation der
Volllaststunden (mit KWK, mit CCS), eigene Berechnung mit Daten
aus Kapitel 4.2

4.3.3.4 Variation der CO2-Zertifikatepreise

Die Variation der CO2-Zertikatepreise führt bei den fossilen und den erneuerbaren
Energieträgern zu unterschiedlichen Auswirkungen. In Abbildung 4.17 sind die Stromge-
stehungskosten für die Varianten mit KWK und mit CCS dargestellt. Auf die Darstellung
der Varianten ohne KWK wird verzichtet, da sich ein ähnliches Bild ergibt.

Die Stromgestehungskosten für fossile Energieträger erhöhen sich bei steigenden CO2-
Zertifikatepreisen nur geringfügig, da sie durch die CO2-Sequestrierung nur noch geringe
spezifische CO2-Emissionen emittieren. Dahingegen werden bei den erneuerbaren Energie-
trägern spezifisch deutlich größere Mengen an CO2 abgeschieden und gespeichert. Da es
sich hierbei um negative CO2-Emissionen handelt, werden die CO2-Zertifikatekosten den
Stromgestehungskosten gutgeschrieben, so dass sich bei steigenden CO2-Zertifikatepreisen
deutlich niedrigere Stromgestehungskosten ergeben.
Bei den als Ausgangswert gewählten 24Euro/t ergeben sich somit ähnliche Stromge-

stehungskosten in Höhe von 47Euro/MWh bis 56Euro/MWh für die vorteilhaftesten
Varianten (Pre-Combustion/Oxyfuel für Steinkohle/Holzhackschnitzel). Bei minima-
len CO2-Zertifikatepreisen (15Euro/t) liegen die Stromgestehungskosten auf Basis von
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Holzhackschnitzeln ca. 15Euro/MWh über den Stromgestehungskosten auf Basis von
Steinkohle. Bei maximalen CO2-Zertifikatepreisen von 45Euro/t ergeben sich um bis
zu 38Euro/MWh niedrigere Stromgestehungskosten für Holzhackschnitzel gegenüber
Steinkohle.
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100 % = 24 Euro2005/t = 30 Euro/t (in 2020)

Abbildung 4.17: Sensitivität der Stromgestehungskosten im Jahr 2020 auf Variation der
CO2-Zertifikatepreise (mit KWK, mit CCS), eigene Berechnung mit
Daten aus Kapitel 4.2

4.4 Wärmegestehungskosten

Im Folgenden werden die Wärmegestehungskosten auf Basis der in Kapitel 4.2 festgelegten
Parameter für das Jahr 2020 und 2050 berechnet.

4.4.1 Wärmegestehungskosten in 2020

Die Wärmegestehungskosten im Jahr 2020 ohne CCS liegen für die Festbrennstoffe
in einem Bereich von 29Euro/MWh bis 65Euro/MWh (vgl. Abbildung 4.18). Einzig
die Wärmegestehungskosten für Biogas bzw. Biomethan liegen aufgrund niedrigerer
thermischer Wirkungsgrade bei 80Euro/MWh bzw. 131Euro/MWh.

Die Wärmegestehungskosten bei gleichzeitiger CO2-Sequestrierung fallen vor allem für
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Abbildung 4.18: Wärmegestehungskosten im Jahr 2020 (ohne CCS), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2

die Varianten mit Post-Combustion deutlich höher aus (vgl. Abbildung 4.19). Für die
Variante 41 (Post-Comb. + Holzpellets) erhöhen sich die Wärmegestehungskosten von
55Euro/MWh (ohne CCS) auf 104Euro/MWh (mit CCS). Ursache hierfür ist wiederum
der starke Rückgang des thermischen Wirkungsgrads.

4.4.2 Wärmegestehungskosten in 2050

Analog zu den Stromgestehungskosten werden für die Wärmegestehungskosten im Jahr
2050 nur die Varianten mit CCS betrachtet. Gegenüber dem Jahr 2020 sind wiederum
wesentliche Veränderungen bei den Brennstoffpreisen, den CO2-Zertifikatepreisen, den
Wirkungsgraden sowie den Investitions- und Wartungskosten vorgenommen worden.
Zusätzlich werden die gutgeschriebenen Stromerlöse von 50Euro/MWh aus 2020 auf
75Euro/MWh in 2050 erhöht.

Es lässt sich ein allgemeiner Anstieg der Wärmegestehungskosten gegenüber 2020
feststellen (vgl. Abbildung 4.20). Einzig die Variante 38 (Pre-Combustion auf Basis
fossiler Steinkohle) zeigt in 2050 geringere Wärmegestehungskosten als 2020 auf und
liegt damit unter der vergleichbaren Variante auf Basis von Holzhackschnitzeln. Die
Ursache hierfür liegt in dem absolut gleichen aber relativ unterschiedlichen Anstieg des
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Abbildung 4.19: Wärmegestehungskosten im Jahr 2020 (mit CCS), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2
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Abbildung 4.20: Wärmegestehungskosten im Jahr 2050 (mit CCS), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2
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elektrischen Wirkungsgrads zwischen den Varianten von 2020 bis 2050. Der hohe Anstieg
der Wärmegestehungskosten bei den gasförmigen Brennstoffen liegt darin begründet,
dass durch den unterstellten Anstieg des elektrischen Wirkungsgrads der thermische
Wirkungsgrad bis 2050 abnimmt und sich die Mehrkosten somit auf eine geringere
Wärmemenge aufteilen.

4.5 CO2-Vermeidungskosten

Im Folgenden wird auf die CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2020 und 2050 eingegangen.
Für das Jahr 2020 wird zusätzlich untersucht, welchen Effekt ein CO2-Abscheidegrad von
50% statt 90% bei der Prozessvariante Post-Combustion hätte. Abschließend wird analog
zu den Stromgestehungskosten eine Sensitivitätsanalyse der CO2-Vermeidungskosten auf
Variation der entscheidenden Parameter durchgeführt.

4.5.1 CO2-Vermeidungskosten in 2020

Die CO2-Vermeidungskosten ohne KWK im Jahr 2020 betragen 33Euro/t bis 123Euro/t
und liegen somit allesamt über der Annahme für die CO2-Zertifikatepreise in 2020
von 24Euro/t8 (vgl. Abbildung 4.21). Die höchsten CO2-Vermeidungskosten liegen bei
den gasförmigen Brennstoffen vor, da hier die Mehrkosten auf geringere spezifische
CO2-Emissionen umgelegt werden. Für Biogas liegen die CO2-Vermeidungskosten mit
93Euro/t aufgrund der hohen spezifischen CO2-Emissionen noch am niedrigsten. Bei
den Festbrennstoffen schneidet die Variante Pre-Combustion für alle drei Brennstoffe am
besten ab.
Die CO2-Vermeidungskosten mit KWK fallen im Vergleich dazu geringer aus. Einzig

die Variante 41 (Post-Comb. + Holzpellets) weist mit KWK geringfügig höhere CO2-
Vermeidungskosten auf. Bei den Varianten mit den geringsten CO2-Vermeidungskosten
(Pre-Combustion/Oxyfuel mit HHS) liegen diese mit 21Euro/t bis 22Euro/t im Bereich
der für 2020 erwarteten Marktpreise in Höhe von 24Euro/t.
Neben dem Vergleich der CO2-Vermeidungskosten zu möglichen CO2-Marktpreisen

im Jahr 2020 ist auch ein Vergleich zu Alternativen möglich, durch die CO2-Emissionen
eingespart jedoch keine negativen CO2-Emissionen erzeugen können (z. B. Windenergie,
Bioenergie ohne CCS etc.). Die günstigsten Bio-CCS-Varianten liegen in etwa auf einem
Niveau mit gasförmiger Biomasse (30Euro/t) und Windkraft (onshore/offshore, 32Euro/t
bis 40Euro/t) [vgl. McKinsey, 2009, S. 6].

8Hierbei handelt es sich um 24Euro2005/t bzw. 30Euro/t, da gemäß Festlegung in Kapitel 4.1.1 der Index
„2005“ im Text nicht aufgeführt wird.
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Abbildung 4.21: CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2020 (ohne KWK), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2
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Abbildung 4.22: CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2020 (mit KWK), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2
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Berechnet man die CO2-Vermeidungskosten auf Basis des geringeren CO2-Emissions-
faktors für Steinkohle (0,095 t/GJ ggü. 0,108 t/GJ, vgl. Kapitel 4.2.5), so ergeben sich
höhere CO2-Vermeidungskosten: Durchschnittlich steigen die CO2-Vermeidungskosten um
4Euro/t (2Euro/t bis 7 Euro/t), da ähnlich hohe Kosten auf einen geringeren CO2-Strom
aufgeteilt werden müssen. Die höheren Reduzierungen ergeben sich für die Varianten mit
geringerem elektrischen Wirkungsgrad (Post-Combustion).

4.5.1.1 Post-Combustion mit CO2-Abscheidegrad von 50%

Genau wie für die Stromgestehungskosten (vgl. Kapitel 4.3.1.1) wird auch für die CO2-
Vermeidungskosten näher untersucht, inwiefern die Ergebnisse für die Post-Combustion-
Varianten verändert werden, wenn der CO2-Abscheidegrad von 90% auf 50% reduziert
wird. Im Gegensatz zu den sinkenden Stromgestehungskosten ergeben sich bei einem
CO2-Abscheidegrad von 50% höhere CO2-Vermeidungskosten. Bei den Varianten ohne
KWK ist der Unterschied bei den CO2-Vermeidungskosten auf Erdgas-Basis besonders
groß (27Euro/t, vgl. Abbildung 4.23), da hier aufgrund der geringsten CO2-Emissionen
am wenigsten CO2 vermieden werden kann. Beim vergleichbaren Biomethan sind die
spezifischen, vermiedenen CO2-Emissionen höher, da 100% der abgeschiedenen CO2-
Emissionen vermiedene CO2-Emissionen sind, weil Biomethan im CCS-freien Betrieb
(nach den Regeln des CO2-Emissionshandels) bereits CO2-neutral ist.

Bei den Varianten mit KWK ergibt sich wiederum ein etwas anderes Bild (vgl. Ab-
bildung 4.24): Während für die Festbrennstoffvarianten 17 und 21 bei einem CO2-
Abscheidegrad von 90% noch die niedrigeren CO2-Vermeidungskosten auftreten, fallen
diese für die gasförmigen Brennstoffe höher aus als mit einem CO2-Abscheidegrad von
50%. Für Biomethan und Biogas sind die CO2-Vermeidungskosten bei einem CO2-
Abscheidegrad von 50% ca. 16Euro/t niedriger als bei einem CO2-Abscheidegrad von
90%. Die Ursache hierfür liegt darin, dass der bessere elektrische und thermische Wir-
kungsgrad bei einem CO2-Abscheidegrad von 50% zu deutlich geringeren spezifischen
Brennstoffkosten führt.

4.5.2 CO2-Vermeidungskosten in 2050

Die CO2-Vermeidungskosten fallen im Jahr 2050 höher aus als im Jahr 2020 (vgl. Ab-
bildung 4.25). Einzig für die beiden Varianten auf Basis der gasförmigen Brennstoffe
Erdgas und Biomethan ergeben sich niedrigere CO2-Vermeidungskosten als im Jahr
2020. Dies resultiert aus der Festlegung, dass die Investitions- und Betriebskosten für
den GuD-Prozess (ohne CCS) im Gegensatz zu den Festbrennstoffvarianten zwischen
2020 und 2050 konstant gehalten werden (vgl. Kapitel 4.2). Dieser Effekt macht sich bei
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Abbildung 4.23: CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2020 bei 50% und 90% bis 99% CO2-
Abscheidung (ohne KWK), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2

61

25 28

83

63

33 36

95

43

21 22

72

63

92

62

111

37

86

-100

-50

0

50

100

150

13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24

C
O

2-
V

er
m

ei
du

ng
sk

os
te

n 
in

 E
ur

o 2
00

5/
t

CO2-Abscheidegrad 50% für Post-Combustion

CO2-Abscheidegrad 90% (99% für Oxyfuel)

13 Post-Comb. + Steinkohle + Dampf 17 Post-Comb. + Holzpellets + Dampf 21 Post-Comb. + HHS w=50% + Dampf
14 Pre-Comb. + Steinkohle + IGCC 18 Pre-Comb. + Holzpellets + IGCC 22 Pre-Comb. + HHS w=50% + IGCC
15 Oxyfuel + Steinkohle + Oxyfuel 19 Oxyfuel + Holzpellets + Oxyfuel 23 Oxyfuel + HHS w=50% + Oxyfuel
16 Post-Comb. + Erdgas + GuD 20 Post-Comb. + Biomethan + GuD 24 Post-Comb. + Biogas + GuD

Abbildung 4.24: CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2020 bei 50% und 90% bis 99% CO2-
Abscheidung (mit KWK), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2
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Erdgas am stärksten bemerkbar, während der Effekt bei Biogas aufgrund einer anderen
Kostenstruktur (höhere Brennstoffkosten, mehr vermiedene CO2-Emissionen) weniger
stark hervortritt.
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Veränderungen ggü. 2020 in Euro2005/t:
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Abbildung 4.25: CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2050 (ohne KWK), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2

Die CO2-Vermeidungskosten bei den KWK-Varianten liegen größtenteils unterhalb
der CO2-Vermeidungskosten ohne KWK. Erwartungsgemäß führen die Post-Combustion-
Varianten teilweise zu erhöhten CO2-Vermeidungskosten, da ein großer Teil der Wärme
für die MEA-Regeneration verwendet wird. Im Vergleich zum Jahr 2020 liegen die CO2-
Vermeidungskosten allesamt auf einem höheren Niveau. Auch die niedrigsten CO2-Vermei-
dungskosten liegen mit 30Euro/t bis 36Euro/t noch oberhalb der für 2050 angenommenen
CO2-Zertifikatepreise (26Euro2005/t bzw. 50Euro/t).
In van Vuuren et al. [vgl. 2007, S. 136 f.] werden CO2-Vermeidungskosten in Höhe

von 150Euro/t im Jahr 2050 ermittelt, um eine CO2-Konzentration von 450 ppm in
der Atmosphäre zu unterschreiten. Somit wären alle untersuchten Bio-CCS-Varianten in
einem solchen Szenario wirtschaftlich darstellbar.
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Abbildung 4.26: CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2050 (mit KWK), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 4.2

4.5.3 Sensitivitätsanalyse der CO2-Vermeidungskosten

Bei der Sensitivitätsanalyse der CO2-Vermeidungskosten wird analog zu den Stromgeste-
hungskosten zunächst diejenige Variante untersucht, die im Jahr 2020 die niedrigsten
CO2-Vermeidungskosten aufweist: Pre-Combustion auf Basis erntefrischer Holzhack-
schnitzel (w=50%) (33Euro/t ohne KWK, 21Euro/t mit KWK). In Abbildung 4.27 ist
deutlich zu erkennen, dass die Variation der CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten die
stärkste Veränderung der CO2-Vermeidungskosten bewirkt, da die CO2-Transport- und
CO2-Speicherkosten unmittelbar zu den CO2-Vermeidungskosten addiert werden können.
Die Einflüsse aller weiteren Faktoren sind dem unterzuordnen, da die CO2-Vermeidungs-
kosten um maximal 8Euro/t verändert werden – einzig für 3000 Volllaststunden erhöhen
sich die CO2-Vermeidungskosten um 11Euro/t. Somit werden diese in der Folge nicht
näher betrachtet.
Ein ähnliches Ergebnis zeigt sich für die gleiche Variante mit KWK. Hier ist das

Kostenniveau insgesamt etwas niedriger. Die Variation der CO2-Transport- und CO2-
Speicherkosten hat erneut den entscheidenden Einfluss.

Da die Variation der CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten für alle weiteren Varian-
ten zu ähnlich homogenen Steigerungen der CO2-Vermeidungskosten führt, wird hierauf
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Abbildung 4.27: Sensitivität der CO2-Vermeidungskosten im Jahr 2020 (IGCC/Pre-
Combustion, HHS (w=50%), ohne KWK), eigene Berechnung mit Daten
aus Kapitel 4.2

nicht im Einzelnen eingegangen.

4.6 Ergebnisse der wirtschaftlichen Analyse

Auf Basis der im Kapitel 4.2 definierten Parameter wie beispielsweise Brennstoffkosten,
Volllaststunden, Wirkungsgrade oder Investitionskosten werden die Strom- und Wärmege-
stehungskosten sowie die CO2-Vermeidungskosten für das Jahr 2020 und 2050 berechnet.
Für die Stromgestehungskosten und die CO2-Vermeidungskosten werden für das Jahr 2020
ebenfalls Sensitivitätsanalysen durchgeführt. Insgesamt werden 48 Varianten untersucht:
Vier Prozessvarianten (Dampfprozess, IGCC, Oxyfuel, GuD-Prozess) werden mit drei
Brennstoffkategorien kombiniert (Steinkohle/Erdgas, Holzpellets/Biomethan, erntefrische
Holzhackschnitzel/Biogas). Diese zwölf Kombinationen werden jeweils mit und ohne
Kraft-Wärme-Kopplung sowie mit und ohne CO2-Sequestrierung untersucht.
Die Stromgestehungskosten im Jahr 2020 ohne CCS stellen sich wie folgt dar:

• für Steinkohle, Erdgas und Holzhackschnitzel (w=50%): ohne KWK 85Euro/MWh
bis 97Euro/MWh sowie mit KWK 51Euro/MWh bis 60Euro/MWh,

251



4 Wirtschaftliche Analyse

• für Holzpellets: ohne KWK 103Euro/MWh bis 110Euro/MWh sowie mit KWK
87Euro/MWh bis 91Euro/MWh und

• für Biomethan bzw. -gas: ohne KWK 132Euro/MWh bzw. 137Euro/MWh sowie
mit KWK 103Euro/MWh bzw. 119Euro/MWh.

Durch die CCS-Integration ergeben sich eine Erhöhung und eine Auffächerung der
Stromgestehungskosten: Die Variante Post-Combustion auf Basis von Festbrennstoffen
führt aufgrund höherer elektrischer (und thermischer) Wirkungsgradverluste zu deutlich
höheren Stromgestehungskosten. Die Varianten auf Basis der Pre-Combustion-Technologie
weisen nach CCS-Integration für alle Festbrennstoffe ohne KWK mit 100Euro/MWh bis
119Euro/MWh die niedrigsten Stromgestehungskosten auf. Mit KWK führt die Oxyfuel-
Variante für den Brennstoff Holzhackschnitzel zu leicht niedrigeren Stromgestehungskosten
gegenüber der Pre-Combustion-Variante: Es ergeben sich Stromgestehungskosten in Höhe
von 47Euro/MWh bis 56Euro/MWh, was im Bereich der erwarteten Großhandelspreise
für elektrische Energie im Jahr 2020 liegt. Auch eine Reduktion des CO2-Abscheidegrads
bei den Post-Combustion-Varianten von 90% auf 50%, die eine effizientere CO2-Wäsche
bewirkt, führt noch immer zu höheren Stromgestehungskosten im Vergleich zu den
Pre-Combustion- und Oxyfuel-Varianten. Die Stromgestehungskosten für das Jahr 2050
fallen trotz Wirkungsgradsteigerungen und Absinken der spezifischen Investitionskosten
aufgrund der steigenden Brennstoffpreise für alle Varianten ohne KWK und mit CCS höher
aus als in 2020 (durchschnittlich um 27Euro/MWh). Mit KWK beträgt die Steigerung
der Stromgestehungskosten in 2050 lediglich 23Euro/MWh, da die Fernwärmeerlöse
analog zu den Brennstoffpreisen ansteigen.

Die Sensitivitätsanalyse zeigt, dass die Variation der CO2-Transport- und CO2-Speicher-
kosten, der Brennstoffpreise und der jährlichen Volllaststunden die stärksten Einflüsse auf
die Stromgestehungskosten hat: Bei maximalen CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten
in Höhe von 36Euro/t (oder maximalen Brennstoffpreisen oder 4000 Volllaststunden)
steigen die Stromgestehungskosten um rund 40Euro/MWh an. Die anschließende Sensi-
tivitätsanalyse dieser drei wichtigen Faktoren zeigt auf, dass auf die Veränderung der
CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten besonders die Brennstoffe mit hohen spezifi-
schen CO2-Emissionen (HHS w=50%), auf die Veränderung der Brennstoffpreise vor
allem gasförmige Brennstoffe und auf die Veränderung der Volllaststunden vor allem die
Festbrennstoffe aufgrund hoher Kapitalkosten sensibel reagieren.
Die Wärmegestehungskosten mit CCS im Jahr 2020 liegen bei einer angenommenen

Stromvergütung von 50Euro/MWh für die Varianten Pre-Combustion und Oxyfuel bei
28Euro/MWh bis 65Euro/MWh. Aufgrund des hohen Wirkungsgradverlusts für die
Post-Combustion-Varianten liegen die Wärmegestehungskosten hier bei 39Euro/MWh
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bis 262Euro/MWh. Diese Wärmegestehungskosten liegen bis auf die Oxyfuel-/Pre-
Combustion-Varianten auf Basis von Holzhackschnitzeln (w=50%) jeweils über den für
das Jahr 2020 erwarteten Fernwärmeerlösen von knapp 30Euro/MWh.
Die CO2-Vermeidungskosten betragen für die Varianten ohne KWK im Jahr 2020

33Euro/t bis 123Euro/t. Mit KWK fallen die CO2-Vermeidungskosten zwar in einen
Bereich von 21Euro/t bis 111Euro/t, was in etwa den CO2-Vermeidungskosten erneuer-
barer Energieträger entspricht, liegen jedoch zum überwiegenden Teil noch immer über
den für 2020 erwarteten Marktpreisen für CO2-Zertifikate (24Euro/t). Am niedrigsten
fallen die CO2-Vermeidungskosten erneut für die Varianten Pre-Combustion- und Oxy-
fuel auf Basis von HHS (w=50%) aus (21Euro/t bis 22Euro/t). Auch die Reduktion
des CO2-Abscheidegrads bei der Post-Combustion-Variante führt zu keiner Verbesse-
rung: Die CO2-Vermeidungskosten steigen ohne KWK sogar über die Werte für 90%
Abscheidegrad, mit KWK bleiben sie größtenteils gleich. Die CO2-Vermeidungskosten
für 2050 fallen überwiegend höher als in 2020 aus. Die Varianten mit KWK weisen
erneut niedrigere CO2-Vermeidungskosten als ohne KWK auf. Diese liegen zwar mit
minimal 30Euro/t erneut über den für 2050 erwarteten Marktpreisen für CO2-Zertifikate
(26Euro/t), jedoch gehen Modellberechnungen zur Einhaltung ambitionierter Klimaziele
von CO2-Vermeidungskosten von über 150Euro/t im Jahr 2050 aus.

Die Sensitivitätsanalyse der CO2-Vermeidungskosten ergibt, dass der Einfluss der
CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten am einflussreichsten ist, da diese Kosten zu den
CO2-Vermeidungskosten direkt addiert werden: So erhöhen sich die CO2-Vermeidungs-
kosten bei maximalen CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten um 27Euro/t, während
die Variation aller weiteren Faktoren die CO2-Vermeidungskosten um maximal 10Euro/t
verändert.

Es bleibt abschließend festzuhalten, dass die CCS-Varianten mit KWK grundsätzlich
zu niedrigeren Strom-/Wärmegestehungskosten sowie CO2-Vermeidungskosten führen.
In den günstigsten Varianten (Pre-Combustion und Oxyfuel auf Basis von erntefrischen
Holzhackschnitzeln) liegen die Strom-/Wärmegestehungskosten sowie CO2-Vermeidungs-
kosten im Bereich der erwarteten Marktpreise für 2020.
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In der Analyse der Nachhaltigkeit wird untersucht, wie hoch die negativen CO2-Emissio-
nen für Bio-KWK-CCS bei unterschiedlichen Prozessvarianten ausfallen. Daraus können
bestimmte Mindestanforderungen an die Bio-KWK-CCS-Prozesskette definiert werden.
Hierbei steht die Nachhaltigkeit der eingesetzten biogenen Brennstoffe und der CO2-
Speicherung im Vordergrund. Die Berechnung der negativen CO2-Emissionen in Kapi-
tel 5.3 wird anhand einer CO2-Bilanzierung durchgeführt. Hierfür wird in Kapitel 5.1
die angewandte Methodik vorgestellt. In Kapitel 5.2 werden die für die Berechnung
notwendigen Parameter definiert, deren Variation in einer Sensitivitätsanalyse ebenfalls
in Kapitel 5.3 untersucht wird.
Anschließend wird im Kapitel 5.4 zum einen untersucht, wie nachhaltig eine CO2-

Einlagerung in knappen CO2-Lagerstätten im Vergleich zu einer alternativen Nutzung ist.
Zum anderen werden für alternative CO2-Senken (industrielle Nutzung, CO2-Speicherung
in Algen) analysiert, wie groß ihre CO2-Senkenpotenziale ausfallen können.

5.1 Methodik der Analyse der Nachhaltigkeit

Im Folgenden werden die im Rahmen der Analyse der Nachhaltigkeit angewandten Me-
thoden vorgestellt. Hierbei wird zunächst auf die Methodik zur CO2-Bilanzierung von
Bio-KWK-CCS eingegangen. Anschließend werden in Kapitel 5.1.2 die Methoden vorge-
stellt, mit der die CO2-Speicherung mit alternativen Nutzungsformen der potenziellen
CO2-Lagerstätten verglichen wird.

5.1.1 Methodik für die CO2-Bilanzierung von Bio-KWK-CCS

Im Rahmen der CO2-Bilanzierung von Bio-KWK-CCS werden direkte und indirekte
CO2-Emissionen berücksichtigt, die entlang der CCS-Prozesskette auftreten (vgl. Ab-
bildung 5.1). Durch den eingesetzten Brennstoff entstehen bei der Verbrennung direkte
CO2-Emissionen und durch die Vorkette der Brennstoffaufbereitung fallen indirekte CO2-
Emissionen an. Hierbei wird unterschieden, ob die CO2-Emissionen durch biogene oder
fossile Brennstoffe verursacht werden. Der elektrische (und thermische) Wirkungsgrad
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sowie der CO2-Abscheidegrad beeinflussen maßgeblich die spezifischen CO2-Emissionen,
die bei der Strom- und Wärmeerzeugung mit CO2-Abscheidung auftreten. Weiterhin
werden die spezifischen CO2-Emissionen addiert, die für den CO2-Transport anfallen. Ab-
schließend werden langfristige CO2-Emissionen bei der CO2-Speicherung berücksichtigt,
die durch die CO2-Leckageraten bestimmt werden. Die CO2-Bindungsdauer des Speicher-
stoffs ist im Falle einer industriellen Nutzung des abgeschiedenen CO2 entscheidend, auf
die im Kapitel 5.4.4.1 näher eingegangen wird.

Darüber hinaus können noch weitere potenzielle CO2-Emissionen im Prozess entstehen
(z. B. durch MEA-Herstellung), die aufgrund fehlender Literaturwerte in dieser Arbeit
jedoch nicht enthalten sind.

CO2-Abscheidung CO2-Transport CO2-SpeicherungBrennstoff

Elektr./therm. 
Wirkungsgrad 

(-reduktion bei CCS)

CO2-
Leckagerate 

Speicher

Direkte + 
indirekte CO2-
Emissionen

Brennstoffanteil 
biogen/fossil

CO2-
Bindungsdauer 
Speicherstoff

Energieaufwand 
Transport

CO2-
Abscheidegrad

Abbildung 5.1: Parameter für die Analyse der Nachhaltigkeit

Die heizwertspezifischen, direkten CO2-Emissionsfaktoren der Brennstoffe (µCO2,Br,dir)
werden aus der technischen Analyse übernommen (vgl. Kapitel 3.2.2.4 für Festbrenn-
stoffe bzw. Kapitel 3.2.3.4 für gasförmige Brennstoffe). Bei den heizwertspezifischen,
indirekten Treibhausgasemissionen (µCO2,Br,ind) werden Literaturwerte verwendet, die
im Falle der Biogaserzeugung und der Biomethanumwandlung auf den Sekundärenergie-
träger (Biogas, Biomethan) umgerechnet werden müssen, da in der Literatur lediglich
Angaben für den Primärenergieträger (µCO2,Br,ind,Prim) vorliegen (z. B. Biomüll, Gülle
oder Mais-Silage). Im Falle von Biogas wird der Faktor für die heizwertspezifischen, indi-
rekten Treibhausgasemissionen lediglich durch den Wirkungsgrad der Biogaserzeugung
(ηBG) dividiert. Für Biomethan wird die Berechnung des Faktors für die heizwertspezifi-
schen, indirekten Treibhausgasemissionen (µCO2,Br,ind,BM) nach Formel 5.1 durchgeführt.
Hierbei werden ebenfalls CO2-Emissionen berücksichtigt, die bei der Biomethanaufbe-
reitung für den prozessbedingten Strom- und Wärmeeinsatz sowie als Methanschlupf
anfallen (µCO2,Br,ind,BM,zus). Die Division durch den Quotienten der Brennwerte von
Biomethan (HS,BM) und Biogas (HS,BG) wird durchgeführt, um den Emissionsfaktor auf
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den Brennwert von Biomethan zu beziehen.

µCO2,Br,ind,BM =
µCO2,Br,ind,Prim,BM

ηBG
+ µCO2,Br,ind,BM,zus

HS,BM
HS,BG

(5.1)

Für die Varianten der Mitverbrennung von biogenen Brennstoffen mit fossilen Brenn-
stoffen ergeben sich die heizwertspezifischen, direkten CO2-Emissionen µCO2,Br,dir,Mitv

aus den heizwertspezifischen, direkten CO2-Emissionen der erneuerbaren Brennstoffe
(µCO2,Br,dir,EE) sowie der fossilen Brennstoffe (µCO2,Br,dir,fos) (vgl. Formel 5.2). αEE stellt
hierbei den erneuerbaren Brennstoffanteil und 1 − αEE den fossilen Brennstoffanteil
dar. Die Berechnung der indirekten CO2-Emissionen erfolgt analog. In den weiteren
Berechnungen werden erneuerbare und fossile CO2-Emissionen separat ausgewiesen. Nur
durch diese Unterscheidung kann bei der CO2-Abscheidung beurteilt werden, ob es sich
um negative CO2-Emissionen aus erneuerbaren Brennstoffen handelt oder ob fossile
CO2-Emissionen abgeschieden werden, die nicht zu negativen CO2-Emissionen führen.

µCO2,Br,dir,Mitv = µCO2,Br,dir,EE · αEE + µCO2,Br,dir,fos · (1 − αEE) (5.2)

Für die Berechnungen werden für die Festbrennstoffvarianten die elektrischen und
thermischen Wirkungsgrade der CCS-Prozessvariante Pre-Combustion zugrunde gelegt,
da diese zum einen bei der Mehrzahl der mit Biomasseeinsatz in Planung befindlichen
Anlagen zum Einsatz kommen wird (vgl. Kapitel 2.1.3.1.5). Zum anderen ist die thermische
Wirkungsgradreduktion bei der CCS-Prozessvariante Post-Combustion zu hoch, um
einen CCS-Betrieb mit KWK wirtschaftlich darstellen zu können (vgl. Kapitel 4.3.1).
Für die gasförmigen Varianten wird mit den Angaben der CCS-Prozessvariante Post-
Combustion gerechnet, da dies die derzeit aussichtsreichste CCS-Prozessvariante für
gasförmige Brennstoffe darstellt.

Für die Varianten ohne KWK wird der stromspezifische, direkte CO2-Emissionsfaktor
µCO2,el,dir in g/kWh nach Formel 5.3 berechnet (identisch mit Formel 4.7 in Kapi-
tel 4.1.2). Hierbei sind µCO2,Br,dir der heizwertspezifische, direkte CO2-Emissionsfaktor
des Brennstoffs in kg/MJ und ACO2 der CO2-Abscheidegrad in %. Für die Varianten
ohne CO2-Abscheidung (ACO2 =0%) ist somit nur der Bruch für die Berechnung relevant,
da der Wert in der Klammer 1 beträgt.

µCO2,el,dir = µCO2,Br,dir
ηel

· (1 −ACO2) (5.3)
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Der stromspezifische, indirekte CO2-Emissionsfaktor wird nach Formel 5.4 berechnet.
Hier findet der CO2-Abscheidegrad keine Verwendung, da die CO2-Abscheidung im
Kraftwerk keinen Einfluss auf die indirekten CO2-Emissionen hat.

µCO2,el,ind = µCO2,Br,ind
ηel

(5.4)

Der stromspezifische CO2-Emissionsfaktor für abgeschiedene CO2-Emissionen µCO2,el,ab

in g/kWh wird nach Formel 5.5 berechnet (identisch mit Formel 4.9 in Kapitel 4.1.2).

µCO2,el,ab = µCO2,Br,dir
ηel

·ACO2 (5.5)

Im KWK-Betrieb müssen die spezifischen CO2-Emissionen zunächst den beiden Pro-
dukten Strom und Wärme zugeordnet werden. Hierfür wird die finnische Methode
verwendet, um die Brennstoffanteile und somit auch die CO2-Anteile für die Strom-
und die Wärmeerzeugung (αBr,el bzw. αBr,th) zu berechnen (vgl. Formel 2.17 in Kapi-
tel 2.3.3.2). In Formel 5.6 und Formel 5.7 werden die Berechnungen der strom- bzw.
wärmespezifischen, direkten CO2-Emissionsfaktoren aufgezeigt. Auch hierbei gilt, dass
der CO2-Abscheidegrad (ACO2) nur für die Varianten mit CCS Relevanz hat.

µCO2,el,dir,KWK = µCO2,Br,dir
ηel

· αBr,el · (1 −ACO2) (5.6)

µCO2,th,dir,KWK = µCO2,Br,dir
ηth

· αBr,th · (1 −ACO2) (5.7)

Die indirekten CO2-Emissionsfaktoren in Bezug auf die erzeugte Strom-/Wärmemenge
werden ebenfalls nach Formel 5.4 unter Verwendung der Faktoren αBr,el bzw. αBr,th
berechnet.
Die strom- bzw. wärmespezifischen CO2-Emissionsfaktoren für abgeschiedene CO2-

Emissionen µCO2,el,ab,KWK bzw. µCO2,th,ab,KWK in g/kWh werden nach Formel 5.8 bzw.
Formel 5.9 berechnet.

µCO2,el,ab,KWK = µCO2,Br,dir
ηel

· αBr,el ·ACO2 (5.8)
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µCO2,th,ab,KWK = µCO2,Br,dir
ηth

· αBr,th ·ACO2 (5.9)

Im Folgenden werden der Übersichtlichkeit halber lediglich die Formeln für den elek-
trischen Teil der CO2-Emissionen aufgeführt. Im Falle der KWK-Varianten werden die
Formeln für den thermischen Teil analog angewendet.

Für die abgeschiedenen CO2-Emissionen werden indirekt anfallende CO2-Emissionen für
den CO2-Transport berücksichtigt. Hierbei werden als Varianten der Schiffstransport und
der Transport mittels Pipeline mit jeweils unterschiedlichen Transportdistanzen betrachtet.
Indirekte CO2-Emissionen, die aus der Herstellung der Transportschiffe oder -pipelines
entstehen, werden nicht berücksichtigt. Die CO2-Emissionen für den Schiffstransport
µCO2,el,Schiff werden nach Formel 5.10 berechnet. Hierbei stellt µCO2,Schiff in t/t das
Verhältnis zwischen den auf dem Schiffstransport emittierten und transportierten CO2-
Mengen dar. Die emittierten CO2-Mengen setzen sich zusammen aus verdampftem CO2

(vgl. Kapitel 2.1.3.2.3) und den CO2-Emissionen der Schiffsmotoren.

µCO2,el,Schiff = µCO2,el,ab · µCO2,Schiff (5.10)

Für den Pipelinetransport ergeben sich bei kurzen Transportdistanzen und somit
geringen Druckverlusten keine weiteren CO2-Emissionen, da das hochverdichtete CO2

ohne Nachverdichtung transportiert werden kann. In Abhängigkeit vom Eingangsdruck,
vom Pipelinedurchmesser und von der Fließgeschwindigkeit wird ab einer Pipelinelänge
von ca. 100 km bis 200 km eine Nachverdichtung notwendig (vgl. Kapitel 2.1.3.2.2). Die
spezifischen CO2-Emissionen dieser Nachverdichtung werden analog nach Formel 5.10
ermittelt, wobei sich µCO2,Pipeline aufgrund fehlender Literaturwerte nach Formel 5.11
berechnet. Hierbei ist EPipeline in kWh/t der elektrische Energieaufwand für die Nach-
verdichtung bezogen auf die transportierte CO2-Masse und µCO2,el,Mix in g/kWh der
spezifische CO2-Emissionsfaktor des eingesetzten Stroms. Hierbei kann bei längeren
Pipelinedistanzen auch eine mehrfache Nachverdichtung notwendig werden, die im Faktor
EPipeline aufsummiert wird.

µCO2,Pipeline = EPipeline · µCO2,el,Mix (5.11)

Die Berechnung der CO2-Leckagerate µCO2,el,Leck in g/kWh erfolgt nach Formel 5.12.
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Hierbei ist QLeck,CO2 in t/(t · a) bzw. %/a die jährliche CO2-Leckage in Bezug auf die
eingelagerte CO2-Masse und nLeck der Betrachtungszeitraum in Jahren.

µCO2,el,Leck = µCO2,el,ab − µCO2,el,ab · (1 −QLeck,CO2)nLeck (5.12)

Die Gesamthöhe der CO2-Emissionen µCO2,el,ges ergibt sich für fossile Brennstoffe
durch Addition der einzelnen CO2-Emissionsfaktoren nach Formel 5.13 (µCO2,el,ges,fos)
und kann keine negativen Werte annehmen. Als Transportform ist hierbei exemplarisch
der Schiffstransport berücksichtigt. Für erneuerbare Energieträger (µCO2,el,ges,EE) ergeben
sich nach Formel 5.14 aufgrund der CO2-neutralen Einsatzbrennstoffe zwei Änderungen,
die auch zu negativen CO2-Emissionen führen können: Die verbleibenden direkten CO2-
Emissionen (µCO2,el,dir) werden hierbei nicht berücksichtigt, da sie CO2-neutral sind, und
die abgeschiedenen CO2-Emissionen (µCO2,el,ab) werden subtrahiert.

µCO2,el,ges,fos = µCO2,el,dir + µCO2,el,ind + µCO2,el,Schiff + µCO2,el,Leck (5.13)

µCO2,el,ges,EE = −µCO2,el,ab + µCO2,el,ind + µCO2,el,Schiff + µCO2,el,Leck (5.14)

Die Höhe der vermiedenen CO2-Emissionen ergibt sich durch Subtraktion der Gesamt-
höhe der CO2-Emissionen für die Variante mit CCS und für die gleiche Variante ohne
CCS.

Mit Hilfe der anschließenden Berechnung der Ressourceneffizienz wird für die verschie-
denen Maßnahmen dargestellt, wie viel Tonnen an negativen CO2-Emissionen je Tonne
eingesetztem Brennstoff erzielt werden können. Die Berechnung dieses Effizienzfaktors
(µCO2,Res) erfolgt für reine Kraftwerke nach Formel 5.15. Hierbei stellt der erste Summand
die negativen CO2-Emissionen des Prozesses dar (umgerechnet auf die eingesetzte Brenn-
stoffmasse) und der zweite Summand die CO2-Einsparungen, die durch die Verdrängung
des Strommix mit dem Emissionsfaktor µCO2,el,Mix erzielt werden.

µCO2,Res = mCO2,verm
mBr

= µCO2,el,ges,EE · ηel ·HI
αEE

+ µCO2,el,Mix · ηel ·HI (5.15)

Für die gekoppelte Strom- undWärmeerzeugung werden zusätzlich die CO2-Einsparungen
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auf Basis des deutschen Wärmemixes gutgeschrieben (3. Summand in Formel 5.16).

µCO2,Res,KWK = mCO2,verm
mBr

= (µCO2,el,ges,EE · ηel + µCO2,th,ges,EE · ηth) ·HI
αEE

+ µCO2,el,Mix · ηel ·HI + µCO2,th,Mix · ηth ·HI (5.16)

Für die Bewertung der Flächeneffizienz werden die Ergebnisse der Ressourceneffizienz
(µCO2,Res) mit dem jährlichen Ertragsniveau einer Kurzumtriebsplantage (EKUP) multi-
pliziert um den flächenspezifischen CO2-Emissionsfaktor (µCO2,Fläche) zu erhalten (vgl.
Formel 5.17). Im Falle von Biogas/Biomethan wird analog das Biogasertragsniveau eines
Maisanbaugebiets verwendet.

µCO2,Fläche = µCO2,Res · EKUP (5.17)

5.1.2 Methodik für alternative Nutzungsformen der CO2-Lagerstätten

Für die alternativen Nutzungsformen der CO2-Lagerstätten wird berechnet, welche
Mengen an CO2 je Flächeneinheit einerseits eingelagert und andererseits durch alternative
Nutzungsformen eingespart werden können. Die Analyse konzentriert sich auf die Nutzung
der CO2-Lagerstätten zur geothermischen Wärmeerzeugung, zur Wärmespeicherung sowie
zur gekoppelten Strom- und Wärmeerzeugung aus Erdwärme, da hier die wesentlichen
Nutzungskonkurrenzen zu erwarten sind (vgl. Kapitel 5.4.1).
Wie in Kapitel 2.3.4.3.1 eingeführt, wird die Menge an eingelagertem CO2 mittels

Formel 2.27 berechnet. Da sich die Angaben für den Effizienzfaktor E auf den gesamten
Aquifer beziehen (vgl. Kapitel 5.2.2), kann der Faktor φtraps, der den Anteil von Fallen
am Gesamtspeichervolumen beschreibt, weggelassen werden und wird im Folgenden
nicht berücksichtigt. Durch Umstellen der Gleichung ergibt sich für die flächenspezi-
fische CO2-Einlagerung (mCO2,A,CCS in t/km2) die Formel 5.18. Hierbei ist A die für
die CO2-Einlagerung benötigte Fläche in km2 und D die Mächtigkeit bzw. Dicke der
Speicherstruktur in km.

mCO2,A,CCS = mCO2,eff
A

=
V · ϕ · φn/g · ρCO2 · E

A
= D · ϕ · φn/g · ρCO2 · E (5.18)
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Für die Berechnung der potenziellen, flächenspezifischen CO2-Einsparungen durch geo-
thermische Erdwärmenutzung zu Heizzwecken (mCO2,A,Geoth) werden anhand Formel 5.19
das technische Wärmeerzeugungspotenzial (Q) mit der hierfür geeignete Fläche (A) ins
Verhältnis gesetzt und anschließend mit den spezifischen CO2-Einsparungen durch die
ersetzte Wärmemenge (µCO2,th,Mix) multipliziert.

mCO2,A,Geoth = Q

A
· µCO2,th,Mix (5.19)

Die saisonale Einspeicherung von Überschusswärme im Sommer in hydraulisch abge-
schlossene Grundwasserschichten und Auslagerung dieser Wärme im Winter ist grundsätz-
lich unbegrenzt häufig wiederholbar. Es bestehen zwar gewisse Risiken, wie beispielsweise
Ausfällungen aus dem Grundwasser durch Temperaturerhöhungen, die die Förderrate
erheblich reduzieren können, oder die Gefahr von hydraulischen Kurzschlüssen in Ge-
steinsklüften zwischen der warmen und kalten Bohrung, die die Wärmespeicherkapazität
verringern können. Diese Risiken können jedoch bei sorgsamer Auslegung der Betriebspa-
rameter reduziert werden: So sollte eine maximale Einlagerungstemperatur von 80 °C (in
Tiefen von bis zu ca. 1500m) eingehalten werden, um die biologische und geochemische
Stabilität des Untergrunds beizubehalten [vgl. Green, 2010, S. 18 f., S. 29]. Hieraus er-
gibt sich in Verbindung mit der Rücklauftemperatur (derzeitiges Temperaturniveau im
Untergrund) eine maximale Temperaturspreizung. Aus dieser Temperaturspreizung, der
spezifischen Wärmespeicherkapazität und dem nutzbaren Volumen im Untergrund ergibt
sich die maximale Speicherfähigkeit im Aquiferwärmespeicher (Qein). Ein vorhandenes
Wärmepotenzial wie bei der geothermischen Wärmenutzung wird hierbei somit nicht de-
finiert. Die flächenspezifischen CO2-Einsparungen durch die saisonale Wärmeeinlagerung
in Aquiferen (mCO2,A,AWS) werden nach Formel 5.20 berechnet.

mCO2,A,AWS = Qein · ηAWS · µCO2,th,Mix
A

· t (5.20)

Hierbei wird davon ausgegangen, dass es sich bei der eingelagerten Wärme um wirkliche
Überschusswärme im Sommer handelt, die ohne Möglichkeit zur saisonalen Wärmespeiche-
rung an die Atmosphäre abgegeben worden wäre. Für den Fall, dass die Wärme eigens für
die Einlagerung hergestellt worden wäre, müsste der spezifische CO2-Emissionsfaktor für
die eingesparte Wärme (µCO2,th,Mix) reduziert werden. Es wird hierbei nicht berücksich-
tigt, dass durch die erhöhte KWK-Stromerzeugung im Sommer konventionell erzeugter
Strom aus dem Strommix verdrängt werden kann. Die Berücksichtigung des spezifischen
CO2-Emissionsfaktors für Wärme (µCO2,th,Mix) wird damit begründet, dass im Winter
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durch die ausgelagerte Wärme Spitzenkessel substituiert werden können, die üblicherweise
zur reinen Wärmeerzeugung eingesetzt werden. Zu berücksichtigen ist des Weiteren ein
Wirkungsgrad (ηAWS), der den Quotient der ausgelagerten Wärme zur eingelagerten
Wärme beschreibt, und eine Nutzungsdauer t, über die die Wärmespeicherung betrachtet
wird. Bei der Berechnung der Fläche A wird davon ausgegangen, dass sich um die warme
Injektionsbohrung im Sommer eine warme Blase im Untergrund mit einem bestimmten
Radius bildet. Dieser Radius darf maximal den Abstand zwischen der warmen und der
kalten Bohrung betragen, da andernfalls bereits aufgeheiztes Wasser durch die kalte
Bohrung angesaugt wird.

Die potenziellen, flächenspezifischen CO2-Einsparungen durch geothermische Erdwärme-
nutzung zur gekoppelten Strom- und Wärmeerzeugung (mCO2,A,Geoth,KWK) werden nach
Formel 5.21 berechnet. Im Gegensatz zur geothermischen Wärmenutzung sind vorhandene
Potenzialangaben in der Literatur mit großen Unsicherheiten behaftet [vgl. Kaltschmitt
et al., 2006, S. 527], so dass eine ähnliche Berechnungsmethodik wie bei der Wärme-
speicherung verwendet wird. Die in einem Geothermieheizkraftwerk (netto) produzierte
Wärmemenge (Q) und Strommenge (Wel) wird mit den jeweiligen CO2-Emissionsfaktoren
für die eingesparte Wärme und für den eingesparten Strom multipliziert. Diese Summe
wird auf die Fläche A bezogen, die analog zur Wärmespeicherung berechnet wird. Der
Faktor t stellt erneut die Nutzungsdauer dar, über die die geothermische Strom- und
Wärmeerzeugung betrachtet wird.

mCO2,A,Geoth,KWK = Q · µCO2,th,Mix +Wel · µCO2,el,Mix
A

· t (5.21)

5.2 Parameter

Im Folgenden werden die verwendeten Parameter vorgestellt, auf denen die Berechnun-
gen für die CO2-Bilanz von Bio-KWK-CCS und für die alternativen Nutzungsformen
des geologischen Untergrunds basieren. Alle Werte können ebenfalls dem Anhang in
Tabellen A.24 bis A.25 entnommen werden.

5.2.1 Parameter für die CO2-Bilanzierung von Bio-KWK-CCS

Für die Varianten der Mitverbrennung von erneuerbaren Brennstoffen in fossilen Kraft-
werken oder Heizkraftwerken wird ein erneuerbarer Brennstoffanteil von 30% unterstellt,
da dieser Anteil ohne erhebliche Anlagenanpassungen erreicht werden kann [vgl. Vogel
et al., 2011, S. 4]. Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse wird dieser Anteil zwischen 10%
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und 100% variiert. Während die 100% für Biomethan oder Holzpellets realistisch und
technisch machbar erscheinen, stellt dieser hohe Anteil für Biogas und Holzhackschnitzel
eine eher theoretische Betrachtung dar.

Als Heizwerte für die Festbrennstoffe bzw. Brennwerte für die gasförmigen Brennstoffe
werden die in Kapitel 2.1.1.4 und Kapitel 2.1.1.8 aufgeführten Angaben verwendet.

Die heizwertspezifischen, direkten CO2-Emissionen der untersuchten Brennstoffe (Stein-
kohle, Erdgas, Holzpellets, Holzhackschnitzel, Biogas und Biomethan) werden Kapi-
tel 3.2.2.4 entnommen und sind in Tabelle 5.1 zusammen mit den indirekten CO2-
Emissionen dargestellt. Bei den indirekten CO2-Emissionen wird aufgrund der unter-
schiedlichen Berücksichtigung der direkten und indirekten Landnutzungsänderungen
(direct/indirect Land-Use Change, vgl. Kapitel 2.3.2.1) eine Auswahl von Brennstoffen
untersucht, die das untere und obere Ende möglicher indirekter Effekte darstellen: Für
die beiden Brennstoffe HHS aus KUP und Biogas/-methan aus Mais werden jeweils
die Variante 0LUC als untere Grenze, iLUC25%-Acker als mittlere Annahme sowie
iLUC50%-Grünland als obere Grenze verwendet. Zusätzlich werden jeweils die Reststoffe
entsprechend berücksichtigt (Wald-/Restholz, Biomüll/Gülle). Bei den in Tabelle 5.1
in den unteren Zeilen aufgeführten Rohstoffen (Biomüll, Gülle und Mais) handelt es
sich um die indirekten CO2-Emissionen frei Biogasanlage. Diese werden anhand der
oben genannten Formel 5.1 und der in Tabelle 5.2 dargestellten Parameter auf die
Sekundärenergieträger Biogas und Biomethan umgerechnet.
Die relativ niedrigen spezifischen CO2-Emissionen der Holzpellets im Vergleich zu

den Holzhackschnitzeln ergeben sich durch geringere Methanemissionen im Herstel-
lungsprozess. Des Weiteren handelt es sich beim Ausgangsmaterial um Sägemehl und
Sägeresthölzer, so dass eine energieintensive Aufmahlung von größeren Holzstücken nicht
berücksichtigt wird. Diese Annahme erscheint derzeit noch als gerechtfertigt, da in 2011
mehr als 90% der in Deutschland produzierten Holzpellets aus Sägewerksresthölzern
hergestellt worden sind [vgl. DEPV, 2012, S. 3]. In dena [vgl. 2012b, S. 5] wird davon
ausgegangen, dass für die Holzpelletsmitverbrennung in fossilen Kraftwerken im Jahr
2020 rund 4Mio. t Holzpellets in Deutschland eingesetzt werden, was dem Doppelten
der inländischen Produktion entspricht. Deswegen wird im Rahmen der Sensitivitätsana-
lyse untersucht, welchen Einfluss höhere indirekte CO2-Emissionen bei der Herstellung
von Holzpellets aus Kurzumtriebsplantagen auf die CO2-Bilanzierung haben. Hierbei
werden zwei Varianten für Holzpellets aus KUP berücksichtigt (0LUC: 0,0104 kg/MJ,
iLUC50%-Grünland: 0,0606 kg/MJ [vgl. UBA, 2012b]).

Die in Tabelle 5.1 dargestellten indirekten CO2-Emissionsfaktoren für Holzhackschnitzel
und Holzpellets basieren auf regionalen Rohstoffquellen. Sollten die Holzhackschnitzel
beispielsweise aus den tropischen oder subtropischen Regenwäldern importiert werden, so
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Tabelle 5.1: Verwendete spezifische CO2-Emissionsfaktoren in kg/MJ

Bezeichnung Wert Quelle

Direkte CO2-Emissionen
Steinkohle 0,1075 eigene Berechnung (vgl. Kapitel 3.2.2.4)
Erdgas 0,0538 eigene Berechnung (vgl. Kapitel 3.2.3.4)
Holzpellets (w=10%) 0,0983 eigene Berechnung (vgl. Kapitel 3.2.2.4)
HHS (w=50%) 0,0983 eigene Berechnung (vgl. Kapitel 3.2.2.4)
Biogas 0,0786 eigene Berechnung (vgl. Kapitel 3.2.3.4)
Biomethan 0,0538 eigene Berechnung (vgl. Kapitel 3.2.3.4)

Indirekte CO2-Emissionen
Steinkohle 0,0072 Fritsche [2010b]
Erdgas 0,0086 Fritsche [2010b]
HHS (KUP-0LUC) 0,0045 Fritsche [2010b]
HHS (KUP-iLUC25%-Acker) 0,0167 Fritsche [2010b]
HHS (KUP-iLUC50%-Grünland) 0,0552 Fritsche [2010b]
HHS (Waldrestholz) 0,0073 Fritsche [2010b]
Holzpellets (Restholz) 0,0069 Fritsche [2010b]
Biomüll 0,0100 Fritsche und Wiegmann [2008, S. 67]
Gülle 0,0169 Fritsche und Wiegmann [2008, S. 67]
Mais (0LUC) 0,0121 Fritsche [2010b]
Mais (iLUC25%-Acker) 0,0275 Fritsche [2010b]
Mais (iLUC50%-Grünland) 0,0554 Fritsche [2010b]

würden sich aufgrund der höheren Transportaufwendungen die indirekten CO2-Emissionen
(ohne Berücksichtigung von Landnutzungsänderungen) auf 0,021 kg/MJ (Waldrestholz)
bzw. 0,024 kg/MJ (KUP) erhöhen, was in etwa einer Vervierfachung entspricht. Der gleiche
Effekt entsteht bei Holzpellets, bei denen die indirekten CO2-Emissionen bei einem Import
aus tropischen oder subtropischen Regenwäldern auf bis zu 0,015 kg/MJ (Prozessbrennstoff
Holz) bzw. 0,030 kg/MJ (Prozessbrennstoff Erdgas) ansteigen würden [vgl. Europäische
Kommission, 2010, S. 20 f.]. Die spezifischen CO2-Emissionen für den Brennstofftransport
aus den Tropen fallen für Holzpellets niedriger als für Holzhackschnitzel aus, da sie über
eine höhere Transportdichte verfügen [vgl. Vogel et al., 2011, S. 13]. Auf den Unterschied
zwischen regionalen und sub-/tropischen Holzhackschnitzeln und Holzpellets wird im
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Rahmen der Sensitivitätsanalyse näher eingegangen.

Tabelle 5.2: Verwendete Parameter für Biogas-/Biomethanberechnung

Bezeichnung Einheit Wert Quelle

Wirkungsgrad der Biogas-
erzeugung

% 69% Beil [2008, S. 13], Kaltschmitt et al.
[2009, S. 855]

Stromeinsatz bei der Bio-
methanaufbereitung

kWh/m3 0,28 eigene Berechnung mit Daten aus
Hofmann et al. [2009, S. 61], Schulte-
Schulze Berndt [2008, S. 86], Richter
[2008, S. 95], de Pater [2008, S. 154],
Urban et al. [2009, S. 50 ff., S. 61]

Wärmeeinsatz bei der
Biomethanaufbereitung

kWh/m3 0,34 eigene Berechnung mit Daten aus
Schulte-Schulze Berndt [2008, S. 86],
Urban et al. [2009, S. 53, S. 59]

Methanschlupf % 0,1% eigene Berechnung mit Daten
aus Schulte-Schulze Berndt [2008,
S. 76 ff.], Urban et al. [2009, S. 49 ff.]

Zusätzl. CO2-Emissionen
der Biomethanaufberei-
tung

kg/MJ 0,0108 eigene Berechnung

Brennwertunterschied
Biomethan/-gas

% 154% eigene Berechnung mit Daten aus
Tabelle 2.1

Als CO2-Abscheidegrade werden wie in der wirtschaftlichen Analyse sowohl für die CCS-
Prozessvariante Pre-Combustion (Festbrennstoffe) als auch für die CCS-Prozessvariante
Post-Combustion (gasförmige Brennstoffe) einheitlich 90% verwendet (vgl. Kapitel 4.2.5).
Für die Berechnung der Aufteilung der CO2-Emissionen auf die Produkte Strom und
Wärme nach der finnischen Methode werden die im Kapitel 2.3.3.2 definierten Refe-
renzwirkungsgrade verwendet (vgl. Tabelle 2.6, Anhang Tabelle A.24 für Festbrennstoffe).
In Tabelle 5.3 sind die für die Berechnung der Prozessschritte CO2-Transport und

CO2-Speicherung notwendigen Parameter dargestellt. Als Hauptvariante wird der CO2-
Schiffstransport angesehen, da die gesellschaftliche und politische Stimmung in Deutsch-
land derzeitig keine CO2-Speicherung unter dem deutschen Festland erwarten lässt. Beim
Seetransport wird eine Transportentfernung von 1000 km unterstellt. In Metz et al. [vgl.
2005, S. 192] werden auch Angaben für eine Entfernung von 200 km und 12 000 km ge-
nannt (2,5% bzw. 18%), die im Rahmen der Sensitivitätsanalyse verwendet werden. Beim
alternativen CO2-Pipelinetransport werden nur in dem Fall zusätzliche CO2-Emissionen
emittiert, wenn aufgrund des Druckabfalls in der Pipeline eine Nachverdichtung des CO2
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notwendig wird. Hierbei werden Transportdistanzen von 100 km und 500 km, Rohrin-
nendurchmesser von 200mm und 500mm sowie Fließgeschwindigkeiten von 1,5m/s und
2,5m/s näher untersucht. Als Betrachtungszeitraum für die CO2-Speicherung werden
500 Jahre festgelegt und im Rahmen einer Sensitivitätsanalyse wird zwischen 100 und
1000 Jahren variiert. Die jährliche CO2-Leckagerate wird mit 0,01% angenommen und
zwischen 0,00% und 0,1% variiert.

Tabelle 5.3: Verwendete Parameter für CO2-Transport und CO2-Speicherung

Bezeichnung Einheit Wert Quelle

CO2-Emissionen Schiffs-
transport (1000 km)

t/t bzw. % 3,50% Metz et al. [2005, S. 186]

CO2-Emissionen Pipe-
linetransport (einmali-
ge Nachverdichtung um
40 bar)

t/t bzw. % 0,08% eigene Berechnung mit Daten aus
McCoy [2008, S. 36], UBA [2011a,
S. 1]

Jährliche CO2-Leckage-
rate

t/t bzw. % 0,01% Kapitel 2.3.4.3.2

Betrachtungszeitraum a 500 eigene Festlegung

Die elektrischen und thermischen Wirkungsgrade werden aus der wirtschaftlichen
Analyse übernommen (vgl. Kapitel 4.2.3, vgl. Anhang Tabelle A.25).

Für die abschließende Berechnung der brennstoff- und flächenspezifischen, negativen
CO2-Emissionen werden zum einen spezifische CO2-Emissionen des deutschen Strom-
und Wärmemixes und zum anderen flächenspezfische Ertragsniveaus für Kurzumtriebs-
plantagen sowie Biogasproduktivität verwendet (vgl. Tabelle 5.4).

Tabelle 5.4: Verwendete Parameter für Ressourcen- und Flächeneffizienz

Bezeichnung Einheit Wert Quelle

CO2-Emissionen Strommix g/kWh 563 UBA [2011a]
CO2-Emissionen Wärmemix g/kWh 270 Erdmann und Dittmar [2010,

S. 51]
Ertragsniveau KUP
(HHS w=50%)

t/(ha · a) 26,2 eigene Berechnung mit Da-
ten aus Hofmann [2009,
S. 27, S. 34]

Ertragsniveau Silomais-Biogas m3/(ha · a) 8450 FNR [2010, S. 5]
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5.2.2 Parameter für alternative Nutzungsformen der CO2-Lagerstätten

Für die Berechnung der eingesparten CO2-Emissionen durch alternative Nutzungsformen
der CO2-Lagerstätten werden die in Tabelle 5.5 dargestellten Parameter verwendet.
Hierbei werden auch Angaben für die CO2-Speicherung gemacht, die im Rahmen einer
Sensitivitätsanalyse variiert werden (vgl. Angaben in Anhang Tabelle A.31). Die größten
Unsicherheiten liegen im Bereich der Mächtigkeit der CO2-Speicherschichten D und des
Effizienzfaktors E. Beide Faktoren beeinflussen massiv die CO2-Speicherkapazität, wobei
eine Vergrößerung der Mächtigkeit auch eine größere geothermische Wärmenutzung bzw.
saisonale Wärmespeichernutzung zur Folge hätte.
Die Angaben für die geothermische Wärmenutzung basieren auf Angaben für das

komplette norddeutsche Becken, das rund ein Viertel der gesamten deutschen Land-
fläche ausmacht [vgl. Kaltschmitt et al., 2006, S. 486]. Somit handelt es sich um einen
Durchschnittswert, der regional durchaus variieren kann.

Für die saisonale Wärmespeicherung werden Angaben aus dem Aquiferwärmespeicher
in Neubrandenburg verwendet, der seit 2004 als saisonaler Wärmespeicher genutzt wird
[vgl. Menzel, 2009, S. 16]. Somit handelt es sich hierbei um eine konkrete Speicherstätte
innerhalb des norddeutschen Beckens, das exemplarisch für die Berechnungen verwendet
wird, weil hier die für die Berechnung notwendigen Angaben vorliegen. Da es sich bei den
Angaben um Jahresmengen handelt, wird eine Nutzungsdauer von 50 Jahren unterstellt.
Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse werden ebenfalls 20 und 100 Jahre untersucht.
Prinzipiell ist jedoch eine zeitlich unbegrenzte Nutzung möglich – auch eine anschließende
alternative Nutzung nach 50 Jahren Wärmeeinlagerung und -auslagerung ist denkbar.
Die Parameter für die geothermische Strom- und Wärmeerzeugung basieren auf dem

Geothermieheizkraftwerk Unterhaching, das seit dem Jahr 2009 bis zu 3,4MW Strom und
38MW Fernwärme produziert [vgl. Milles, 2009, S. 2]. Hierbei handelt es sich um einen
von vier Standorten, an denen in Deutschland bis zum Jahr 2013 Strom (und Wärme)
aus geothermischen Quellen produziert wird [vgl. GtV, 2013, S. 1]. Als spezifische CO2-
Emissionen für die produzierte Wärme wird der gleiche Wert wie für die geothermische
Wärmenutzung verwendet.

5.3 CO2-Bilanz von Bio-KWK-CCS

Die Ergebnisse der CO2-Bilanzierung der Kombination aus Biomasse, KWK und CCS
(Bio-KWK-CCS) werden im folgenden Kapitel 5.3.1 vorgestellt, bevor im Kapitel 5.3.2
die Ergebnisse der Sensitivitätsanalyse der wesentlichen Eingangsparameter folgen.
Es werden neben den direkten CO2-Emissionen auch die indirekten CO2-Emissionen
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Tabelle 5.5: Verwendete Parameter für Vergleich CO2-Speicherung und geothermische
Nutzung

Größe Einheit Wert Quelle

Angaben CO2-Speicherung
Mächtigkeit (D) km 0,1 Schilling et al. [2009, S. 2031]
Effizienzfaktor (E) % 0,10% Viebahn et al. [2010, S. 122]
Dichte CO2 (ρCO2) t/m3 0,6 Viebahn et al. [2010, S. 122]
n/g-Verhältnis (φn/g) % 100% Viebahn et al. [2010, S. 122]
Porosität (ϕ) % 20% Viebahn et al. [2010, S. 122]
Angaben geothermische Wärmenutzung (Norddeutsches Becken)
Fläche (A) km2 136 000 Kaltschmitt et al. [2006, S. 486]
Technisches Wärmeerzeu-
gungspotenzial (Q)

PJ 328 000 Kaltschmitt et al. [2006, S. 486]

CO2-Emissionsfaktor Wär-
memix (µCO2,th,Mix)

g/kWh 270 Erdmann und Dittmar [2010,
S. 51]

Angaben Aquiferwärmespeicher Neubrandenburg
Abstand warme/kalte Boh-
rung

km 1,3 GTN [2009, S. 1]

Fläche (A) km2 5,3 eigene Berechnung
Eingelagerte Wärmemenge
(Qein)

MWh/a 8000 Schmidt und Müller-Steinhagen
[2005, S. 11]

Wirkungsgrad (ηWS) % 75% Menzel [2009, S. 16]
Angaben Geothermieheizkraftwerk Unterhaching
Abstand warme/kalte Boh-
rung

km 3,5 Milles [2009, S. 2]

Fläche (A) km2 38,5 eigene Berechnung
Produzierte Strommenge
(Wel)

MWh/a 21 500 Milles [2009, S. 2]

Produzierte Wärmemenge
(Q)

MWh/a 47 000 Milles [2009, S. 2]

CO2-Emissionen Strommix
(µCO2,el,Mix)

g/kWh 560 UBA [2011a]
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berücksichtigt, die beispielsweise durch Brennstoffaufbereitung, CO2-Transport und
CO2-Speicherung entstehen. Diese indirekten CO2-Emissionen werden im Rahmen der
Vereinbarungen des Kyoto-Protokolls beim CO2-Emissionshandel derzeit nicht berück-
sichtigt [vgl. Kapfer, 2005, S. 65], sollten jedoch vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit
ebenfalls berücksichtigt werden, da sie gleichermaßen klimarelevant sind und bei be-
stimmten Varianten nicht zu vernachlässigen sind. Die Europäische Kommission hat
bereits empfohlen, dass bei der Berechnung der Treibhausgasbilanz fester und gasförmiger
Biomasse beispielsweise Emissionen aus dem Anbau, der Verarbeitung und dem Transport
der Rohstoffe sowie der geänderten Flächennutzung berücksichtigt werden sollten [vgl.
Europäische Kommission, 2010, S. 13 ff.]. Da diese Empfehlungen jedoch freiwillig sind,
sind diese bislang von keinem EU-Mitgliedsstaat explizit in nationales Recht umgesetzt
worden [vgl. Vogel et al., 2011, S. 11].

5.3.1 Ergebnisse

Zur besseren Veranschaulichung der Ergebnisse wird zunächst die CO2-Bilanz für ein rei-
nes Steinkohlekraftwerk, für ein HHS-Kraftwerk und für ein Steinkohlekraftwerk mit 30%
HHS-Mitverbrennung erläutert. Hierbei werden jeweils die spezifischen CO2-Emissionen
ohne CCS und mit CCS sowie die vermiedenen CO2-Emissionen dargestellt. Das Stein-
kohlekraftwerk kann aufgrund des fossilen Brennstoffs auch mit CO2-Abscheidung nicht
in den Bereich der negativen CO2-Emissionen vordringen (vgl. Abbildung 5.2). Die linke
Säule stellt die stromspezifischen, direkten und indirekten CO2-Emissionen dar, die ohne
CO2-Abscheidung emittiert werden. Nach Integration der CO2-Abscheidung reduzie-
ren sich in der mittleren Säule die direkten CO2-Emissionen, während die indirekten
CO2-Emissionen aufgrund des niedrigeren Wirkungsgrads ansteigen. Hinzu kommen
die CO2-Emissionen für Transport und Speicherung des CO2 sowie die langfristigen
CO2-Leckagen (über einen Zeitraum von 500 Jahren). Bei der Berechnung der Gesamte-
missionen werden nur diejenigen CO2-Emissionen berücksichtigt, die von einem schwarzen
Rahmen umrandet sind, so dass die abgeschiedenen CO2-Emissionen nicht addiert oder
subtrahiert werden. Die gesamten CO2-Emissionen des CCS-Kohlekraftwerks in Bezug
auf die produzierte Strommenge betragen 257 g/kWh. Es werden somit spezifische CO2-
Emissionen in Höhe von 648 g/kWh vermieden, während 954 g/kWh abgeschieden und
gespeichert werden.
Wird anstelle der Steinkohle mit Holzhackschnitzeln ein erneuerbarer Brennstoff ein-

gesetzt, so können sich bei CCS-Integration negative CO2-Emissionen ergeben (vgl.
Abbildung 5.3). Für die Berechnung der indirekten CO2-Emissionen aus den Vorket-
ten wird festgelegt, dass es sich um Holzhackschnitzel aus Kurzumtriebsplantagen auf

269



5 Analyse der Nachhaltigkeit

648

57 71

848

106

954

905

257

-1500

-1000

-500

0

500

1000

1500

ohne CCS mit CCS vermieden

S
pe

zi
fis

ch
e 

C
O

2-
E

m
is

si
on

en
 in

 g
/k

W
h

abgeschiedene CO2-
Emissionen (klimawirksam)

direkte CO2-Emissionen
(klimaneutral)

abgeschiedene CO2-
Emissionen (klimaneutral)

CO2-Emissionen durch CO2-
Leckage

CO2-Emissionen durch CO2-
Transport + CO2-Speicherung

direkte CO2-Emissionen
(klimawirksam)

indirekte CO2-Emissionen

vermiedene CO2-Emissionen

Abbildung 5.2: CO2-Bilanz eines Kohlekraftwerks (IGCC/Pre-Combustion), eigene Be-
rechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

vorherigem Ackerland handelt, deren indirekte Landnutzungsänderungseffekte zu 25%
berücksichtigt werden (iLUC25%). Die stromspezifischen CO2-Emissionen ohne CCS
sind mit 165 g/kWh deutlich niedriger als beim vergleichbaren Steinkohlekraftwerk, da die
klimaneutralen direkten CO2-Emissionen nicht berücksichtigt werden (ohne Rahmen). Die
indirekten CO2-Emissionen fallen mit 165 g/kWh aufgrund des niedrigeren Wirkungsgrads
und der höheren CO2-Emissionen in der Vorkette jedoch fast dreimal so hoch aus wie
für die Steinkohleverbrennung. Nach CCS-Integration steigen wegen des Wirkungsgrad-
verlusts erneut die indirekten CO2-Emissionen und es kommen die CO2-Emissionen für
CO2-Transport, CO2-Speicherung und CO2-Leckage hinzu. Zusätzlich werden diejenigen
klimaneutralen CO2-Emissionen, die abgeschieden werden, subtrahiert, da diese effektiv
dem CO2-Kreislauf der Atmosphäre entzogen werden (1335 g/kWh). Insgesamt ergeben
sich negative CO2-Emissionen in Höhe von 1000 g/kWh, was 1165 g/kWh an vermiedenen
CO2-Emissionen entspricht. Vergleicht man die CO2-Emissionen des Kohlekraftwerks
(905 g/kWh ohne CCS bzw. 257 g/kWh mit CCS) mit denen des HHS-Kraftwerks mit
CCS (-1000 g/kWh), so ergeben sich sogar 1905 g/kWh bzw. 1257 g/kWh an vermiedenen
CO2-Emissionen.
Abbildung 5.4 stellt die CO2-Bilanz für ein Steinkohlekraftwerk mit 30% HHS-

Zufeuerung dar (gleiche Vorkette zur Berechnung der indirekten Emissionen wie in
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Abbildung 5.3: CO2-Bilanz eines HHS-Kraftwerks (KUP-iLUC25%-Acker, IGCC/Pre-
Combustion), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

Abbildung 5.3). Hierbei sind die stromspezifischen CO2-Emissionen ohne CCS durch
den biogenen Anteil mit 673 g/kWh bereits niedriger als im reinen Steinkohlekraftwerk,
auch wenn die indirekten CO2-Emissionen etwas höher ausfallen. Bei der Berechnung
der Gesamt-CO2-Emissionen nach CCS-Integration werden sowohl die abgeschiedenen
CO2-Emissionen aus dem Brennstoff Steinkohle als auch die direkten CO2-Emissionen
aus dem Brennstoff Holz nicht berücksichtigt (kein Rahmen). Für die Berechnung be-
rücksichtigt werden neben den indirekten CO2-Emissionen, den CO2-Emissionen für
CO2-Transport, CO2-Speicherung und CO2-Leckage wiederum die verbleibenden direkten
CO2-Emissionen aus dem Brennstoff Steinkohle. Die abgeschiedenen CO2-Emissionen
aus dem Brennstoff Holz werden subtrahiert. Insgesamt ergeben sich leicht negative
CO2-Emissionen in Höhe von 42 g/kWh, was 715 g/kWh an vermiedenen CO2-Emissionen
entspricht und wofür 943 g/kWh gespeichert werden müssen.

In Abbildung 5.5 werden für alle untersuchten Festbrennstoffvarianten die stromspezifi-
schen CO2-Emissionen ohne CCS und mit CCS dargestellt. Die in der Legende verwendete
Nummerierung unterscheidet sich von der wirtschaftlichen Analyse, da sich in der Analyse
der Nachhaltigkeit auf die CCS-Prozessvariante Pre-Combustion für Festbrennstoffe bzw.
Post-Combustion für gasförmige Brennstoffe konzentriert wird, dafür jedoch verschiedene
Formen der Landnutzungsänderung berücksichtigt werden. Die Varianten 1, 3 und 8
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Abbildung 5.4: CO2-Bilanz eines Steinkohlekraftwerks mit 30% HHS-Zufeuerung (KUP-
iLUC25%-Acker, IGCC/Pre-Combustion), eigene Berechnung mit Daten
aus Kapitel 5.2

stellen hierbei die bereits gezeigten Beispiele in den Abbildungen 5.2 bis 5.4 dar. Zum
einen wird deutlich, dass bei der 30%-igen Holzzufeuerung alle untersuchten Bioenergie-
träger einheitlich zu negativen CO2-Emissionen in Höhe von ca. 40 g/kWh bis 80 g/kWh
gelangen. Einzig beim Anbau der Holzhackschnitzel auf ehemaligem Grünland und unter
Berücksichtigung von 50% der indirekten Landnutzungsänderungen ergeben sich positive
CO2-Emissionen in Höhe von 70 g/kWh. Dieser Effekt verstärkt sich bei der Monoverbren-
nung der Holzhackschnitzel bzw. Pellets: Hier liegt die Variante 9 (iLUC50%-Grünland)
bei negativen CO2-Emissionen in Höhe von -489 g/kWh, während alle anderen Varianten
negative CO2-Emissionen in Höhe von ca. 1000 g/kWh oder mehr erzeugen. Eine Ursache
für die hohen negativen CO2-Emissionen sind die im Vergleich niedrigeren elektrischen
Wirkungsgrade für die Monoverbrennung, die zu höheren stromspezifischen, direkten
CO2-Emissionen führen, die klimaneutral sind und anschließend abgeschieden werden
können.
Die Höhe der auf die elektrische Energie bezogenen CO2-Emissionen für gasförmige

Brennstoffe fällt gegenüber festen Brennstoffen grundsätzlich niedriger aus (vgl. Abbil-
dung 5.6). Bei der Mitverbrennung von 30% Biomethan (BM) in großen GuD-Anlagen
können mit keiner der untersuchten Varianten negative CO2-Emissionen erreicht werden.
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Abbildung 5.5: CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe (IGCC/Pre-Combustion, ohne
KWK), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

Beim Einsatz von Maissilage auf Grünlandflächen unter Berücksichtigung von 50% der
indirekten Landnutzungsänderungen (Variante 17) ergeben sich mit 144 g/kWh sogar
nahezu die gleichen CO2-Emissionen wie bei fossilem Erdgas. Negative CO2-Emissionen
in Höhe von ca. 475 g/kWh bis 600 g/kWh können bei der (theoretischen) Monoverbren-
nung von Biogas aus Biomüll und Gülle erreicht werden. Beim Einsatz von Maissilage,
die auf Grünflächen angebaut worden ist, ergeben sich bei Berücksichtigung von 50%
der indirekten Landnutzungsänderungen mit 178 g/kWh höhere CO2-Emissionen als im
CCS-Betrieb mit fossilem Erdgas.
Auf die Variante 17 (Erdgas + 30% Biomethan iLUC50% Grünland) wird in Ab-

bildung 5.7 näher eingegangen. Es ist deutlich zu erkennen, dass die verbleibenden
CO2-Emissionen nach der CCS-Integration (144 g/kWh) vor allem durch die indirekten
CO2-Emissionen (200 g/kWh) verursacht werden, die durch die CO2-Abscheidung nicht
reduziert werden können.
Die Verbrennung von Festbrennstoffen in Heizkraftwerken (mit KWK) führt grund-

sätzlich zu ähnlichen Ergebnissen wie die Verbrennung in Kraftwerken ohne KWK,
jedoch fallen die spezifischen CO2-Emissionen im KWK-Betrieb aufgrund der Aufteilung
auf die Produkte Strom und Wärme geringer aus (vgl. Abbildung 5.8). So reduzieren
sich beispielsweise die auf die elektrische Energie bezogenen CO2-Emissionen der Va-
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Abbildung 5.6: CO2-Bilanz untersuchter gasförmiger Brennstoffe (GuD/Post-Combustion,
ohne KWK), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

riante 8 (iLUC25%-Acker) von -1000 g/kWh auf -537 g/kWh. Bei der Aufteilung der
CO2-Emissionen auf die Produkte Strom und Wärme erhält der Strom im Rahmen der
finnischen Methode eine höhere Zuteilung und darüber hinaus fällt die Stromproduktion
geringer aus als die Wärmeproduktion (vgl. Kapitel 2.3.3.2). Ein Vorzeichenwechsel,
d. h. positive anstatt negativer spezifischer CO2-Emissionen, ist jedoch bei keiner der elf
untersuchten Varianten festzustellen.
Bezogen auf das Produkt Wärme fallen die spezifischen CO2-Emissionen mit CCS-

Integration in etwa halb so hoch aus wie in Bezug auf den Strom (vgl. Abbildung 5.9,
z. B. bei Variante 8: µCO2,th,ges=-270 g/kWh gegenüber µCO2,el,ges=-537 g/kWh). Die
Aufteilung der CO2-Emissionen auf die beiden Produkte Wärme und Strom hängt von dem
Verhältnis von elektrischem und thermischem Wirkungsgrad ab. Durch die grundsätzlich
höheren elektrischen Wirkungsgrade ohne CCS-Integration lässt sich hier eine andere
Relation erkennen, die eher dem Verhältnis eins zu drei entspricht (z. B. bei Variante 8:
µCO2,th,ges=42 g/kWh, µCO2,el,ges=114 g/kWh).
Ein ähnliches Bild ergibt sich bei der KWK-Integration für die gasförmigen Energie-

träger (ohne Abbildung, vgl. Anhang Tabelle A.26 bis Tabelle A.27): Auch hier teilen
sich die spezifischen CO2-Emissionen in ähnlicher Art auf die zwei Produkte Strom und
Wärme auf, ohne dass es eine große Veränderung an der Tendenz der Ergebnisse gibt
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Abbildung 5.7: CO2-Bilanz eines Erdgaskraftwerks mit 30% Biomethan-Zufeuerung
(KUP-iLUC50%-Grünland, GuD/Post-Combustion), eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 5.2

(z. B. Vorzeichenwechsel).
In Abbildung 5.10 wird die Höhe der spezifischen CO2-Emissionen in Bezug auf

die eingesetzte Brennstoffmasse dargestellt. Damit soll verdeutlicht werden, welcher
Ressourceneinsatz zur Erzeugung von negativen CO2-Emissionen benötigt wird. Für
die Monoverbrennung von Steinkohle wird keine Angabe gemacht, da keine negativen
CO2-Emissionen erreicht werden. Bei den Mitverbrennungsvarianten (Variante 2 bis 6)
werden nur diejenigen CO2-Emissionen berücksichtigt, die durch die Biomasseverbrennung
entstehen. Zunächst ist festzuhalten, dass aus einer Tonne Holzpellets mit Abstand am
meisten negative CO2-Emissionen erzeugt werden können (1,9 t/t bis 2,6 t/t), da die
auf die Brennstoffmasse bezogenen, direkten CO2-Emissionen für Holzpellets (1,6 t/t)
deutlich höher sind als für Holzhackschnitzel (0,9 t/t). Des Weiteren ist für alle Varianten
festzuhalten, dass die negativen CO2-Emissionen mit KWK jeweils um ca. 27% höher
ausfallen als ohne KWK. Der Grund hierfür ist, dass bei KWK eine CO2-Gutschrift für
die verdrängte Strom- und Wärmemenge vorgenommen wird, während diese bei der reinen
Stromerzeugung zwar für das Produkt Strom spezifisch höher aber insgesamt niedriger
ausfällt. Beim Vergleich der Mitverbrennung zur Monoverbrennung fällt auf, dass die
Mitverbrennung zu ca. 6% höheren negativen CO2-Emissionen pro Tonne Brennstoff führt.
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Abbildung 5.8: CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe (mit KWK, IGCC/Pre-Combus-
tion, Produkt Strom), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2
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Abbildung 5.9: CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe (mit KWK, IGCC/Pre-Combus-
tion, Produkt Wärme), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2
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Die Ursache hierfür sind die besseren elektrischen Wirkungsgrade bei der Mitverbrennung
in größeren (Heiz-)Kraftwerken, die in der Folge zu größeren CO2-Gutschriften führen,
da die Verdrängung von Strom höhere spezifische CO2-Einsparungen bedeutet als von
Wärme. Ein ähnliches Bild ergibt sich für gasförmige Brennstoffe: Hier fallen jedoch die
negativen CO2-Emissionen für die Mitverbrennung in großen Anlagen mit 61% deutlich
höher aus als der Einsatz in KWK-Anlagen (18%) (vgl. Anhang Tabelle A.27).
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Abbildung 5.10: Brennstoffmassenspezifische CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe
(mit CCS, IGCC/Pre-Combustion), eigene Berechnung mit Daten aus
Kapitel 5.2

Für die Erzeugung von Bioenergieträgern stehen grundsätzlich begrenzte Flächenkapa-
zitäten zur Verfügung. Daher werden in Abbildung 5.11 die flächenspezifischen, negativen
CO2-Emissionen dargestellt. Für diejenigen Varianten, die Waldrestholz oder Sägewerks-
reststoffe einsetzen, wird keine Fläche benötigt, so dass bei theoretischer Division durch
Null die Flächeneffizienz unendlich groß wird. Es ist wiederum zu erkennen, dass die
KWK-Varianten deutlich effizienter als die Varianten ohne KWK sind (um jeweils ca.
28%) und dass die Mitverbrennung in großen und effizienten (Heiz-)Kraftwerken im
Vergleich zur Monoverbrennung zu ca. 10% höheren flächenspezifischen CO2-Emissionen
führt. Im Ergebnis lässt sich festhalten, dass bei einer Berücksichtigung von 50% indi-
rekten Landnutzungsänderungen negative CO2-Emissionen zwischen 17 t/(ha · a) und
26 t/(ha · a) erreicht werden können.
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Abbildung 5.11: Flächenspezifische CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe (mit CCS,
IGCC/Pre-Combustion), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

Für gasförmige Brennstoffe fallen sowohl die brennstoff- als auch die flächenspezifischen,
negativen CO2-Emissionen mit KWK deutlich höher aus als ohne KWK. Flächenspezifisch
ergibt sich ein Unterschied von ca. 24% (vgl. Abbildung 5.12). Ebenfalls führt die
Verbrennung in großen Anlagen zu deutlich höheren negativen CO2-Emissionen. Die
durchschnittlich 80% größeren negativen CO2-Emissionen fallen jedoch deswegen so hoch
aus, weil die CO2-Bilanz der einzelnen Varianten (ohne Strom- und Wärmegutschrift)
teilweise zu positiven CO2-Emissionen führt (vgl. obige Abbildung 5.6) und erst durch die
Berücksichtigung der Strom- und Wärmegutschrift knapp unter die Nulllinie fallen. So
können bereits kleine absolute Unterschiede (nahe an der Nulllinie) zu großen relativen
Unterschieden führen.

5.3.2 Sensitivitätsanalyse

Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse wird die Variation der folgenden Parameter näher
untersucht:

• CO2-Leckagerate (0,0% bis 0,1%),
• Betrachtungszeitraum der CO2-Speicherung (100 Jahre bis 1000 Jahre),
• biogener Anteil bei Mitverbrennung (10% bis 100%),
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Abbildung 5.12: Flächenspezifische CO2-Bilanz untersuchter gasförmiger Brennstoffe
(mit CCS, GuD/Post-Combustion), eigene Berechnung mit Daten aus
Kapitel 5.2

• CO2-Pipelinetransport anstelle von Schiffstransport sowie Änderung der Schiffs-
transportdistanz,

• Holzpellets aus Kurzumtriebsplantagen statt aus Sägewerksreststoffen und
• HHS-/Holzpelletsimport aus tropischen oder subtropischen Regenwäldern anstatt

aus regionalen Rohstoffquellen.

Die Ergebnisse werden jeweils für die Nicht-KWK-Varianten dargestellt. Für die KWK-
Varianten fallen die Ergebnisse vergleichbar, jedoch größenmäßig geringer aus, da die
CO2-Emissionen auf die zwei Produkte Strom und Wärme aufgeteilt werden.
Die ersten beiden Parameter (CO2-Leckagerate und der Betrachtungszeitraum der

CO2-Speicherung) führen zu Veränderungen der spezifischen CO2-Emissionen der CO2-
Speicherung. Um jedoch den Effekt auf die Gesamt-CO2-Bilanz zu verdeutlichen, werden
in Abbildung 5.13 für die Variation der CO2-Leckagerate die Gesamtemissionen der elf
untersuchten Festbrennstoffvarianten dargestellt. Während bei der Ausgangsleckagerate
von 0,01% noch die meisten Mitverbrennungsvarianten (außer iLUC50%-Grünland) zu
negativen CO2-Emissionen führen, können ab einer jährlichen CO2-Leckagerate von 0,03%
keine der Varianten, in denen 30% Holzhackschnitzel bzw. Holzpellets mitverbrannt
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werden, negative CO2-Emissionen erreichen. Die Monoverbrennungs-Kraftwerke auf
Basis erneuerbarer Energieträger können dahingegen auch bei recht hohen jährlichen
CO2-Leckagerate von 0,1% negative CO2-Emissionen aufweisen. Für die spezifischen
CO2-Emissionen aus Heizkraftwerken ergibt sich bei Variation der CO2-Leckagerate ein
ähnliches Bild auf niedrigerem Niveau, da die Emissionen auf die beiden Produkte Strom
und Wärme aufgeteilt werden. Die in Kapitel 5.3.1 ebenfalls vorgestellten Ergebnisse
für Ressourcenverbrauch und Flächeninanspruchnahme verändern sich analog zu den in
Abbildung 5.13 dargestellten Ergebnissen.
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Abbildung 5.13: Sensitivitätsanalyse der CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe auf
Variation der CO2-Leckagerate (IGCC/Pre-Combustion, ohne KWK),
eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

Für gasförmige Brennstoffe liegen die spezifischen CO2-Emissionen im Vergleich zu den
Festbrennstoffen näher zusammen an der Nulllinie (vgl. Abbildung 5.14). Die Variation
der CO2-Leckagerate hat einen geringeren Einfluss als bei den Festbrennstoffen (gerin-
gere Steigung), da bei gasförmigen Brennstoffen grundsätzlich spezifisch weniger CO2

abgeschieden werden kann, das in der Folge aufgrund einer erhöhten CO2-Leckagerate
wieder entweichen könnte.

Bei Variation der Betrachtungsdauer der CO2-Speicherung zwischen 0 Jahren und
1000 Jahren ergeben sich gegenüber der CO2-Leckagerate vergleichsweise geringere Ver-
änderungen der CO2-Emissionen (bezogenen auf die elektrisch Energie) von maximal
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Abbildung 5.14: Sensitivitätsanalyse der CO2-Bilanz untersuchter gasförmiger Brennstof-
fe auf Variation der CO2-Leckagerate (GuD/Post-Combustion, ohne
KWK), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

127 g/kWh (vgl. Abbildung 5.15). Hierbei stellt die Berücksichtigung von 0 Jahren eine
extreme Betrachtung dar, die die Folgen einer CO2-Leckage völlig unberücksichtigt lässt.
Der Einfluss zeigt sich ähnlich für gasförmige Brennstoffe und für Kraft-Wärme-Kopplung,
die nicht separat grafisch dargestellt werden.
Die Variation des biogenen Anteils in Mitverbrennungskraftwerken kann nur bei

den Varianten 2 bis 6 zu Veränderungen führen. Erwartungsgemäß erhöht sich mit
höherem Anteil an erneuerbaren Energieträgern auch die Höhe der negativen CO2-
Emissionen (vgl. Abbildung 5.16). Für die Variante KUP-HHS, bei der 50% der indirekten
Landnutzungsänderungen auf Grünland berücksichtigt werden, ergeben sich erst ab
einem biogenen Anteil von 40% negative CO2-Emissionen, während dies bei den anderen
Varianten ab ca. 25% der Fall ist. Diese Ergebnisse stimmen größenordnungsmäßig mit
Ergebnissen in Gough und Upham [vgl. 2010, S. 15] überein, wo bei einer Mitverbrennung
ab einem biogenen Anteil von ca. 20% negative CO2-Emissionen erreicht werden. Ein
ähnliches Bild ergibt sich für die gasförmigen Brennstoffe, nur dass die negativen CO2-
Emissionen erst in einem Bereich von 40% bis 60% Biomethanzumischung erreicht
werden. Biomethan auf Basis von Grünlandmais bei Berücksichtigung von 50% iLUC
erreicht die negativen CO2-Emissionen gar nicht.
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Abbildung 5.15: Sensitivitätsanalyse der CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe auf
Variation der CO2-Speicherbetrachtungsdauer (IGCC/Pre-Combustion,
ohne KWK), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

Die Variation der CO2-Transportvariante von Schiffstransport auf Pipelinetransport
führt bei kurzen Transportdistanzen zu CO2-Einsparungen, da beim Schiffstransport
über 1000 km ca. 3,5% des transportierten CO2 emittiert wird, während beim CO2-
Pipelinetransport ohne Nachverdichtung keine weiteren CO2-Emissionen entstehen. Es
ergeben sich Reduktionen der CO2-Emissionen (bezogen auf die elektrische Energie)
von 14 g/kWh bis 46 g/kWh. Die stärksten Reduktionen sind bei der Monoverbrennung
von Holzhackschnitzeln zu verzeichnen, da diese die höchsten spezifischen, direkten
CO2-Emissionen aufweisen. Sollte der Druckverlust auf der Pipeline jedoch so groß sein,
dass eine Nachverdichtung notwendig wird, werden für eine einmalige Nachverdichtung
um 40bar zusätzlich ca. 0,08% des transportierten CO2 emittiert (vgl. Tabelle 5.3
in Kapitel 5.2.1). Tabelle 5.6 stellt für die untersuchten Pipelinelängen, -durchmesser
und Fließgeschwindigkeiten dar, welche Druckverluste in der Pipeline auftreten und
zu welchen spezifischen CO2-Emissionen diese führen. Es wird deutlich, dass auch bei
„ungünstigsten“ Bedingungen (hohe Pipelinelänge, geringer Pipelinedurchmesser und hohe
Fließgeschwindigkeit) nicht mehr als 3,5% der transportierten CO2-Emissionen zusätzlich
emittiert werden, was dem CO2-Schiffstransport über 1000 km entspricht. Sollte die
Transportdistanz für den CO2-Schiffstransport von 1000 km auf 12 000 km erhöht werden,
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Abbildung 5.16: Sensitivitätsanalyse der CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe auf
Variation des biogenen Anteils (IGCC/Pre-Combustion, ohne KWK),
eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2

dann würden sich die CO2-Emissionen bezogen auf die elektrische Energie um 59 g/kWh
bis 194 g/kWh erhöhen (18% indirekte CO2-Emissionen). Bei einer Reduzierung der
Schiffstransportdistanz auf 200 km ergibt sich eine Reduktion der CO2-Emissionen um
4 g/kWh bis 13 g/kWh (2,5% indirekte CO2-Emissionen).

Werden für die Produktion der Holzpellets anstelle von Sägewerksreststoffen eigens
dafür hergestellte Holzhackschnitzel aus Kurzumtriebsplantagen eingesetzt, so erhöhen
sich die indirekten CO2-Emissionen des Brennstoffs. Erwartungsgemäß werden hierdurch
die erreichbaren negativen CO2-Emissionen reduziert: Für die Monoverbrennung von
Holzpellets reduzieren sich die negativen CO2-Emissionen in Bezug auf die elektrische
Energie von 987 g/kWh auf 940 g/kWh (0LUC) bzw. 271 g/kWh (iLUC50%-Grünland).
Diese Werte liegen niedriger als die vergleichbaren Angaben für Holzhackschnitzel aus
KUP, da zum einen der zusätzliche Aufwand für die Pelletierung noch hinzu kommt und
zum anderen die spezifischen, direkten CO2-Emissionen, die abgeschieden werden können,
für Holzpellets niedriger sind. Für die Holzpelletsmitverbrennung ergeben sich für die Va-
riante 0LUC noch geringfügig negative CO2-Emissionen (µCO2,el,ges= -29 g/kWh), für die
Variante iLUC50%-Grünland bereits positive CO2-Emissionen (µCO2,el,ges=117 g/kWh),
die ebenfalls höher als für die vergleichbare HHS-Variante ausfallen.
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Tabelle 5.6: Nachverdichtungsaufwand für CO2-Transport, eigene Berechnung mit Daten
aus McCoy [2008, S. 36], UBA [2011a], Göttlicher [1999, S. 160]

Pipeline-
länge

Pipeline-
durchmesser

Fließ-
geschwindigkeit

Druck-
verlust

CO2-
Emissionen

in km in mm in m/s in bar in %

100
200

1,5 123 0,25
2,5 341 0,69

500
1,5 39 0,08
2,5 108 0,22

500
200

1,5 613 1,23
2,5 1703 3,43

500
1,5 195 0,39
2,5 542 1,09

Stammen die Holzhackschnitzel und die Holzpellets nicht aus regionalen Quellen, son-
dern werden aus tropischen oder subtropischen Wäldern importiert, so verändern sich
die spezifischen CO2-Emissionen für die Transportweg. Hierbei werden keine Landnut-
zungsänderungen in den tropischen oder subtropischen Wäldern berücksichtigt, die unter
Umständen ebenfalls zu erheblichen Kohlenstoffbestandsänderungen im Boden führen
können, so dass die Varianten mit Landnutzungsänderungen (Varianten 3, 4, 8 und 9) in
Abbildung 5.17 nicht berücksichtigt werden. Die CO2-Bilanz der Varianten mit Holzhack-
schnitzeln verschlechtert sich durch den Brennstoffimport aufgrund des hohen spezifischen
Volumens stärker als für Holzpellets, führt jedoch auch bei der Mitverbrennung in Kohle-
kraftwerken nicht dazu, dass die CO2-Bilanz insgesamt positiv wird. Der Einfluss bei den
Holzpellets ist aufgrund der höheren Energiedichte geringer und führt zu spezifischen
Unterschieden bei den CO2-Emissionen in Bezug auf die elektrische Energie von 14 g/kWh
bei Holzpelletsmitverbrennung bzw. 108 g/kWh bei der Holzpellets-Monoverbrennung
gegenüber dem Einsatz von regionalen Holzpellets.

5.4 Vergleich mit Alternativen

Nachdem im vorigen Kapitel dargestellt worden ist, unter welchen Bedingungen Bio-
KWK-CCS zu negativen CO2-Emissionen führen kann, wird in Kapitel 5.4.1 zunächst
analysiert, wie die vorhandenen CO2-Lagerstätten alternativ genutzt werden können. In
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Abbildung 5.17: Sensitivitätsanalyse der CO2-Bilanz untersuchter Festbrennstoffe auf
Variation der Brennstoffherkunft (aus der Region oder den Sub-/Tropen,
IGCC/Pre-Combustion, ohne KWK, eigene Berechnung mit Daten aus
Kapitel 5.2

Form eines Exkurses wird in Kapitel 5.4.2 auf die Problematik eingegangen, inwieweit
um die bestehenden CO2-Lagerstätten eine Nutzungskonkurrenz zwischen fossilem und
erneuerbarem CO2 entstehen kann. In einem zweiten Exkurs wird untersucht, welche
Auswirkungen auf die CO2-Bilanz eine Nutzung des Bio-CCS-Stroms im Verkehrssektor
hätte. Anschließend wird in Kapitel 5.4.4 auf alternative CO2-Senken eingegangen, die
zur CO2-Einlagerung in den geologischen Untergrund bestehen.

Neben den genannten Varianten besteht auch die Möglichkeit, sogenannte Biokohle in
oberflächennahe Erdschichten einzubringen, um negative CO2-Emissionen zu erreichen.
Biokohle wird durch eine stark unterstöchiometrische Verbrennung (Pyrolyse, Vergasung,
vgl. Kapitel 2.1.1.2) hergestellt. Die hierbei erzeugten Synthesegase können energetisch
genutzt werden. Durch das Einbringen der Biokohle in Agrarböden wird die Bodenqualität
verbessert und der darin enthaltene Kohlenstoff kann für Jahrhunderte bis Jahrtausende
dem Kohlenstoffkreislauf der Atmosphäre entzogen werden [vgl. Masek, 2010, S. 17], [vgl.
WBGU, 2008, S. 93]. Auch wenn die Kohlenstoffsequestrierung durch Holzkohle bereits
auf der Klimakonferenz in Kopenhagen im Jahr 2009 als Kohlenstoffsenke diskutiert
worden ist [vgl. Bensmann, 2009, S. 66], wird auf diese Variante im Folgenden nicht näher
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eingegangen, da die Kombination aus Bioenergiekraftwerken und CCS in der Literatur
als deutlich wirtschaftlicher eingeschätzt wird [vgl. Shepherd et al., 2009, S. 11].

5.4.1 Alternative Nutzung der CO2-Lagerstätten

Wie im Kapitel 2.3.4.3.3 bereits ausgeführt, lässt sich bei der Nutzung der vorhandenen
CO2-Speicherkapazitäten bereits heute eine gewisse Konkurrenzsituation erkennen. Auch
wenn im Rahmen der geplanten CCS-Gesetzgebung andere Nutzungsmöglichkeiten des
Untergrunds, wie z. B. Geothermie und Energiespeicher, adäquat geschützt werden sollen
[vgl. BMU, 2011, S. 2], geht der Bundesverband Geothermie davon aus, dass hierdurch
die Geothermie-Entwicklung in weiten Teilen Deutschland über Jahre hinweg blockiert
wird [vgl. o. V., 2010b, S. 32].

Aus den im Kapitel 2.3.4.3.3 vorgestellten möglichen Nutzungskonkurrenzen wird
die geothermische Wärmenutzung ausgewählt, auf die im Folgenden näher eingegan-
gen wird. Die Begründung für diese Fokussierung ist, dass in Deutschland vor allem
CO2-Speicherkapazitäten in salinen Aquiferen bestehen und somit die geothermische
Energiegewinnung die einzige Nutzungskonkurrenz für den gleichen Speicherhorizont
darstellt. Alle weiteren Nutzungskonkurrenzen (z. B. Druckluft-, Erdgas-, Biomethan-
speicherung sowie Reststoffverbringung) konzentrieren sich auf andere Bodenhorizonte,
vor allem auf Kavernen, die in Tiefen von 600m bis 1800m in Salzstöcke gespült wer-
den. Hierbei bleibt jedoch abzuwarten, inwieweit bei räumlicher Nähe zu potenziellen
CO2-Speicherstandorten genehmigungsrechtliche Festlegungen eine Nutzung einschrän-
ken können [vgl. SRU, 2009a, S. 14]. Die Nutzung von bestehenden Erdgasspeichern als
CO2-Speicherstätte erscheint aus heutiger Sicht als unwahrscheinlich: Durch die neue
deutsch-russische Nord-Stream-Pipeline besteht zukünftig ein Bedarf für bis zu 60 zu-
sätzliche unterirdische Erdgasspeicher [vgl. Oertel, 2008, S. 34 f.]. Dieser geplante Zubau
lässt vermuten, dass ein langfristiger Erdgasspeicherbetrieb mit wirtschaftlichen Vorteilen
verbunden sein dürfte, mit dem die einmalige CO2-Einlagerung in den Wettbewerb treten
müsste.
Bei der geothermischen Wärmenutzung wird zwischen der Nutzwärmeerzeugung (ca.

30 °C bis 100 °C) und der Stromerzeugung (ab ca. 100 °C bis 150 °C) unterschieden [vgl.
BMU, 2007, S. 12 ff.]. Da die Einlagerung von CO2 wegen des überkritischen Aggregatzu-
stands in einer Tiefe von ca. 1000m stattfinden sollte (vgl. Kapitel 2.1.3.3.1), ergeben sich
bei einem mittleren Temperaturgradienten von 30K/km eine um 30K erhöhte Temperatur
bzw. eine Temperatur von etwa 40 °C im Untergrund [vgl. Schallenberg, 1998, S. 89]. Eine
Konkurrenz mit der oberflächennahen Geothermie, die ausschließlich zu Heizzwecken mit
Hilfe von Wärmepumpen eingesetzt wird, kann grundsätzlich ausgeschlossen werden, da
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diese Bohrungen üblicherweise bis zu einer Tiefe von ca. 100m reichen. Eine direkte Nut-
zungskonkurrenz besteht jedoch zur geothermischen Wärmegewinnung und zu saisonalen
Aquiferwärmespeichern in Tiefen von etwa 1000m. Für eine tiefengeothermische Nutzung,
die zur Stromerzeugung eingesetzt wird, muss in der Regel deutlich tiefer als 1000m
gebohrt werden. Nur in Gebieten mit geothermischen Anomalien lassen sich bereits
in geringeren Tiefen ausreichend hohe Temperaturen finden, die jedoch aufgrund ihres
Bodenaufbaus keine Möglichkeit zur CO2-Speicherung erwarten lassen. Bei Bohrungen in
eine Tiefe von mehr als 1000m könnten somit potenzielle CO2-Speicherstätten durch-
stoßen werden. Da diese tiefen Bohrungen wahrscheinlich nicht ausreichend abgedichtet
werden können, so dass ein Entweichen des CO2 über lange Zeiträume ausgeschlossen
werden kann, besteht auch hierbei eine Nutzungskonkurrenz.

Anhand der in Kapitel 5.1.2 eingeführten Formeln und der in Kapitel 5.2.2 darge-
stellten Parametern werden für die CO2-Einlagerung in salinen Aquiferen sowie für
die geothermische Wärme-/Stromerzeugung und saisonale Wärmespeicherung das flä-
chenspezifische CO2-Speicher- bzw. CO2-Einsparungspotenzial berechnet. Anhand der
mittleren Angaben für alle Parameter ergibt sich für die CO2-Einlagerung in saline
Aquifere eine flächenspezifische CO2-Speicherkapazität von 12 kt/km2. Das spezifische
CO2-Einsparungspotenzial liegt für die geothermische Wärmegewinnung bei 181 kt/km2,
für die saisonale Wärmespeicherung bei 15 kt/km2 und für die geothermische Strom- und
Wärmeerzeugung bei 32 kt/km2 (vgl. Anhang Tabelle A.31).

In Abbildung 5.18 werden vor allem für die CO2-Einspeicherung alle berücksichtigten
Faktoren in einem realistischen Wertebereich variiert. Für die geothermische Wärme-
speicherung und die geothermische Strom-/Wärmeerzeugung wird die Nutzungsdauer
zwischen 20 Jahren und 100 Jahren variiert. Bei der geothermischen Wärmenutzung wer-
den keine Parameter variiert, da die Literaturangaben bereits ein Gesamtpotenzial für die
geothermische Wärmenutzung beschrieben haben. Während die Variation der Faktoren
n/g-Verhältnis, CO2-Dichte und Porosität nur einen untergeordneten Einfluss auf die
flächenspezifische CO2-Speicherkapazität haben, haben sowohl der Effizienzfaktor und
die Mächtigkeit der Speicherformation entscheidenden Einfluss: Bei einem Effizienzfaktor
für den gesamten Aquifer von 1% werden mit einer flächenspezifischen CO2-Einlagerung
von 120 kt/km2 annähernd die Dimensionen der geothermischen Wärmenutzung erreicht.

Eine wesentliche Voraussetzung für die saisonale Wärmespeicherung in salinen Aquiferen
ist eine geringe natürliche Grundwasserbewegung, damit die eingelagerte Wärme nicht
im Untergrund verteilt wird [vgl. Schmidt und Müller-Steinhagen, 2005, S. 6]. Die gleiche
Anforderung trifft auch für die CO2-Einlagerung zu, wodurch die Nutzungskonkurrenz
begünstigt wird. Darüber hinaus muss eine gewisse räumliche Nähe zu einem Heizkraftwerk
mit dazugehörigem Fernwärmenetz gegeben sein. Hieran lässt sich bereits erkennen, dass
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Abbildung 5.18: Sensitivitätsanalyse der flächenspezifischen CO2-Speicherkapazität für
CO2-Einlagerung bzw. CO2-Vermeidungskapazität für geothermische
Wärmenutzung und Wärmespeicherung, eigene Berechnung mit Daten
aus Bundesregierung [2009, S. 4 f.], Schilling et al. [2009, S. 2031], Knopf
et al. [2010, S. 76 ff.], Viebahn et al. [2010, S. 122], Kaltschmitt et al.
[2006, S. 486 f.], Fritsche und Rausch [2007, S. 16], GTN [2009, S. 1],
Schmidt und Müller-Steinhagen [2005, S. 11], Menzel [2009, S. 16], Milles
[2009, S. 2], UBA [2011a], vgl. Anhang Tabelle A.31

somit nicht das komplette norddeutsche Becken für die unterirdische Wärmespeicherung
geeignet ist, da ein Wärmetransport über größere Strecken zu erheblichen Verlusten führt.
So wäre beispielsweise unterhalb der Nordsee eine geothermische Wärmenutzung nur mit
erheblichen Leitungsverlusten möglich und somit wenig sinnvoll.
Inwiefern das Rammen von Türmen der Offshore-Windanlagen zu relevanten Schwin-

gungen im Untergrund führen kann, die eine CO2-Einlagerung unterhalb der Nordsee
erschweren, sollte noch tiefergehend untersucht werden.

5.4.2 Exkurs: CO2-Speicherkapazitäten für Bio-CCS

Die CO2-Sequestrierung auf Basis fossiler Energieträger bietet derzeit eine Option, die
weitere Energieversorgung auf Kohle-/Erdgasbasis ab dem Jahr 2020 bis 2030 mit ver-
minderten CO2-Emissionen sicherzustellen. Im Gegensatz dazu werden mittels Bio-CCS
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negative CO2-Emissionen erzeugt, die die CO2-Konzentration in der Atmosphäre reduzie-
ren können. Vor dem Hintergrund begrenzter CO2-Speicherkapazitäten ist schon heute
eine Konkurrenz zwischen Kohle-CCS und der Entnahme von CO2 aus der Atmosphäre
durch Biomasse-CCS absehbar. In Hartmann und Hohmeyer [vgl. 2010, S. 144 ff.] ist
berechnet worden, dass nur bei einem konsequenten Rückgang der energetischen Nutzung
fossiler Energieträger ausreichend CO2-Speicherkapazitäten für negative CO2-Emissionen
aus Bio-CCS verbleiben. Andernfalls sind bereits im Jahr 2100 die in Deutschland vor-
handenen CO2-Speicherstätten je nach CO2-Einlagerungsrate zu 58% bis (rechnerisch)
122% belegt. Hierbei wären nur 6% bis 10% der Lagerstätten für Bio-CCS verwendet
worden (vgl. Abbildung 5.19). Für die Berechnung sind verschiedene CCS-Nutzungspfade
in der Zukunft zugrunde gelegt worden, die jährliche CO2-Speicherraten für fossiles CO2

zwischen ca. 25Mt/a und 260Mt/a berücksichtigen. Die niedrigeren CO2-Speicherraten
orientieren sich an der Leitstudie 2008 des Bundesumweltministeriums, das einen deut-
lichen Rückgang der energetischen Kohlenutzung unterstellt [vgl. Nitsch, 2008, S. 182].
In diesem Fall ergibt sich, dass nur 16% der CO2-Speicherkapazitäten durch fossiles
CO2 belegt wäre. Bei einer angenommenen Bio-CCS-Leistung von 5GW könnte über
einen Zeitraum von zwei bis fünf Jahrhunderten weiterhin negative CO2-Emissionen
von 50Mt/a erreicht werden, bis die heute abgeschätzten CO2-Speicherpotenziale belegt
wären.

In Gassmann und Krümpel [vgl. 2009, S. 1] wird ausgeführt, dass die Einführung
von CCS zu einer „Renaissance“ der Kohleverstromung führen kann, so dass der in der
Leitstudie dargelegte Rückgang der energetischen Kohlenutzung womöglich nicht erreicht
wird und keine ausreichenden CO2-Speicherkapazitäten für Bio-CCS zur Verfügung stehen.
Da der Betrieb von CCS-Kraftwerken mit fossilen Energieträgern weiterhin effektiv zu
CO2-Emissionen in die Atmosphäre führt, würden dadurch Prophezeiungen begünstigt
werden, die schon vor einigen Jahren davon ausgegangen sind, dass eine Stabilisierung
auf 450 ppm wahrscheinlich nicht erreicht werden kann [vgl. Stern, 2006, S. 17].

5.4.3 Exkurs: Bio-CCS-Stromnutzung im Verkehrssektor

In Kapitel 5.3 ist dargestellt worden, in welcher Höhe negative CO2-Emissionen mit
Bio-CCS erreicht werden und wie hoch die vermiedenen CO2-Emissionen gegenüber
der Stromerzeugung in einem Kohlekraftwerk ausfallen können. Alternativ könnte der
mit Bio-CCS produzierte Strom auch im Verkehrssektor eingesetzt werden, wodurch
CO2-Emissionen konventioneller Treibstoffe eingespart werden.

Zur Analyse dieser Fragestellung wird auf Ergebnisse des Forschungsprojekts „OPTUM:
Optimierung der Umweltentlastungspotenziale von Elektrofahrzeugen“ zurückgegriffen.
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Biomasse-CCS und Kohle-CCS, eigene Darstellung mit Daten aus Hart-
mann und Hohmeyer [2010, S. 146]

Hierin wird für das Jahr 2020 und 2030 für Deutschland unter anderem untersucht, welche
CO2-Minderungspotenziale durch Elektromobilität ausgehen [vgl. Hacker et al., 2011,
S. 9].

Mit dem Einsatz einer Kilowattstunde Bio-CCS-Strom könnte ein elektrisch betriebener
Kleinwagen im Jahr 2020 bei einem elektrischen Energieverbrauch von 0,16 kWh/km ca.
6,4 km weit fahren. Ein konventionelles Fahrzeug mit Verbrennungsmotor hätte auf dieser
Strecke einen Benzinverbrauch von 0,28 l bzw. Dieselverbrauch von 0,19 l (bei einem
spezifischen Kraftstoffverbrauch von 4,4 l/100 km bzw. 2,9 l/100 km). Die spezifischen
CO2-Emissionen (direkt und indirekt) von Benzin- bzw. Dieselkraftstoff werden für das
Jahr 2020 mit 296,9 g/kWh (10% Ethanol) bzw. 282,2 g/kWh (13% Biodiesel) angegeben.
Unter Zugrundelegung eines mittleren Heizwerts von 8,1 kWh/l für Benzin bzw. 9,0 kWh/l
für Diesel ergeben sich CO2-Emissionen in Höhe von 683 g (Benzin) bzw. 475 g (Diesel),
die mit einer Kilowattstunde Bio-CCS-Strom vermieden werden könnten. Hierbei wird
vereinfachend davon ausgegangen, dass der Bio-CCS-Strom vollständig für die Batteriela-
dung eingesetzt werden kann (ideales Lademanagement) [vgl. Hacker et al., 2011, S. 88 ff.,
S. 111 f.]. Im Vergleich zu einem Kohlekraftwerk ohne CCS (µCO2,el,ges=905 g/kWh, vgl.
Abbildung 5.5) fallen die eingesparten CO2-Emissionen für beide Verbrennungsmoto-
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ren geringer aus, im Vergleich zu einem Kohleheizkraftwerk ohne CCS nur für den
Diesel-Kleinwagen (µCO2,el,ges=641 g/kWh, vgl. Abbildung 5.8). Da die entsprechen-
den CCS-Varianten niedrigere CO2-Emissionen aufweisen (µCO2,el,ges=257 g/kWh ohne
KWK, µCO2,el,ges=169 g/kWh mit KWK), führt ein Einsatz des Bio-CCS-Stroms im
Verkehrssektor hierbei zu höheren vermiedenen CO2-Emissionen.

5.4.4 Alternative CO2-Senken

Neben der Einlagerung des abgeschiedenen CO2 in den geologischen Untergrund be-
steht auch grundsätzlich die Möglichkeit, das CO2 in stofflichen Nutzungskreisläufen
zwischenzulagern. Der Vorteil bei dieser Nutzung besteht darin, dass der Kohlenstoff
in existierenden Kreisläufen genutzt werden kann, ohne dass eine technisch aufwändige
Einlagerung des CO2 in den Untergrund vorgenommen werden muss.
Im Folgenden wird auf die industrielle Nutzung und die Speicherung in Algen näher

eingegangen. Die Darstellung konzentriert sich vor allem auf mögliche Nutzungspotenziale
und Speicherkapazitäten.

5.4.4.1 Industrielle CO2-Nutzung

Die industrielle Nutzung von CO2 ist in Kapitel 2.1.3.3.1 als potenzielle CO2-Senke
eingeführt worden. An dieser Stelle wird untersucht, wie groß das Senkenpotenzial zur
Erzeugung negativer CO2-Emissionen ausfällt.
In Metz et al. [vgl. 2005, S. 330 f.] werden zunächst drei Kriterien definiert, die als

Voraussetzung erfüllt sein müssen, damit effektiv CO2-Emissionen eingespeichert werden
können. Es muss sichergestellt sein, dass durch das für die industrielle Nutzung abge-
schiedene CO2 anderes CO2 substituiert wird, das ohne die industrielle Nutzung nicht in
die Atmosphäre gelangen würde. Andernfalls würde der bislang industriell verwendete
CO2-Strom in der Folge direkt emittiert werden und den CO2-Gehalt der Atmosphäre
weiter erhöhen. Des Weiteren sollten die hergestellten Produkte über eine gewisse Lebens-
zeit verfügen und bei der CO2-Bilanzierung sollten die Systemgrenzen so weit gezogen
werden, dass Energie- und Massenströme, die die CO2-Bilanz beeinflussen, berücksichtigt
werden.

Bei der Bestimmung des CO2-Senkenpotenzials sind zwei Größen von entscheidender
Bedeutung: Zum einen der Massenstrom an CO2, der pro Zeiteinheit gebunden werden
kann, und zum anderen die CO2-Bindungsdauer im Produkt, während der das CO2 nicht
in die Atmosphäre gelangt. Abbildung 5.20 stellt diesen Zusammenhang für die derzeit
weltweit verfügbaren industriellen CO2-Nutzungspfade grafisch dar. Die jeweilige Fläche
stellt das CO2-Speicherpotenzial dar, das sich aus der Multiplikation des jährlichen
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CO2-Massenstroms und der CO2-Bindungsdauer ergibt. Harnstoff stellt zwar die größte
industrielle CO2-Senke dar (65Mt/a), bei einer maximalen CO2-Bindungsdauer von
durchschnittlich drei Monaten ist das CO2-Speicherpotenzial jedoch relativ gering (ca.
16Mt). Darüber hinaus werden Harnstoff und Methanol bereits heute überwiegend aus
industriellem CO2 hergestellt, das andernfalls in die Atmosphäre emittiert werden würde.
Aufgrund einer deutlich längeren CO2-Bindungsdauer von mehreren Jahrzehnten bis
Jahrhunderten (in Abbildung 5.20 dargestellt mit 50 Jahren) ergeben sich für Polyurethane
und anorganische Carbonate deutlich größere CO2-Speicherpotenziale (ca. 650Mt).
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Abbildung 5.20: Jährlicher, globaler CO2-Massenstrom und CO2-Bindungsdauer für in-
dustrielle CO2-Nutzung, eigene Darstellung mit Daten aus Metz et al.
[2005, S. 332]

Um die tatsächliche Höhe des CO2-Speicherpotenzials zu veranschaulichen, wird im
Folgenden auf Basis von Deutschland berechnet, welche CO2-Mengen über welche Zeiträu-
me in industriellen Senken gebunden werden können. Da die entsprechenden Daten für
Deutschland nicht vorliegen, werden diese im Folgenden aus den weltweiten Daten
abgeleitet. Hierfür werden die CO2-Einlagerungen in Harnstoff und Methanol nicht be-
rücksichtigt, da die CO2-Bindungsdauer mit bis zu sechs Monaten sehr kurz ist und die
hierfür verwendeten CO2-Emissionen andernfalls in die Atmosphäre emittiert werden
würden. Es verbleiben somit global 31,2Mt/a, die an CO2 industriell genutzt werden kön-
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nen. Bezogen auf die globalen CO2-Emissionen aus fossilen Brennstoffen (ca. 26Gt/a [vgl.
Solomon et al., 2007, S. 25 f.]), ergibt sich ein Anteil von ca. 0,12%, der von den globalen
CO2-Emissionen jährlich industriell genutzt werden kann. Setzt man diese 0,12% ins Ver-
hältnis zu den deutschen CO2-Emissionen (0,96Gt/a [vgl. UBA, 2011b, S. 1]), so ergeben
sich 1,15Mt/a, die industriell genutzt werden können. Die mittlere CO2-Bindungsdauer
wird aus den Angaben aus Abbildung 5.20 als gewichteter Mittelwert berechnet (ohne
Harnstoff und Ethanol): Die CO2-Bindungsdauer beträgt somit ca. 21,5 Jahre. Es ergibt
sich hieraus ein langfristiges CO2-Senkenpotenzial in der industriellen Anwendungen von
knapp 25Mt. Diese fallen im Vergleich zu den geologischen CO2-Speicherkapazitäten
(3900Mt bis 47 700Mt, vgl. Kapitel 2.3.4.3.1) relativ gering aus.

Nach Fischedick et al. [vgl. 2007, S. 78] kann die CO2-Nutzung in der Industrie
in Zukunft maximal verzehnfacht werden. Unter optimistischen Annahmen könnten
bis zu 1150Mt an CO2 langfristig in industriellen Produkten gespeichert werden. In
Abbildung 5.21 ist deswegen in Form einer Sensitivitätsanalyse dargestellt, welche CO2-
Senkenpotenziale bei einem höheren Nutzungsgrad von bis zu 1,2% und einer längeren
CO2-Bindungsdauer von bis zu 100 Jahren erreicht werden können. Der graue Pfeil
markiert hierbei jeweils die Basisannahmen der durchgeführten Berechnungen.

5.4.4.2 CO2-Speicherung in Algen

Mikroalgen weisen eine Produktivität von 60 t/(ha · a) bis 100 t/(ha · a) an Trockensub-
stanz auf, wodurch 120 t/(ha · a) bis 200 t/(ha · a) an CO2 gebunden werden können
(vgl. Kapitel 2.1.3.1.1 und Kapitel 3.2.3.5.2). Die Algen können anschließend entweder
verbrannt, in einen biogenen Treibstoff umgewandelt oder zur Herstellung von hoch-
wertigen Produkten (Medizin, Kosmetik) verwendet werden [vgl. Moreira, 2008, S. 8],
[vgl. Fritsche et al., 2010, S. 35]. In Kapitel 3.2.3.5.2 ist für ein Pellets-Holzheizkraftwerk
mit einer Feuerungswärmeleistung von 100MW berechnet worden, dass zur Speicherung
des kompletten CO2-Stroms (280 000 t/a) eine Fläche von 14 km2 benötigt wird. Aus
Gründen der räumlichen Verfügbarkeit wird man daher nur einen Teil des CO2-Stroms
zur Algenaufzucht verwenden können. Im Folgenden wird exemplarisch mit einem Anteil
von 10% gerechnet.

Aus den jährlich eingelagerten CO2-Emissionen kann jedoch noch nicht direkt abgelesen
werden, wie hoch die tatsächliche CO2-Speicherkapazität ausfällt. Hierfür kann nur
diejenige CO2-Menge berücksichtigt werden, die permanent in den Algenaufzuchtanlagen
bzw. den geernteten Algen gespeichert ist. Diese Menge kann anhand der Erntezyklen
berechnet werden, für die in der Literatur jedoch sehr unterschiedliche Angaben existieren:
Die Angaben reichen vom Tages- bis zum Monatsrhythmus [vgl. Kroeger, 2007, S. 15, S. 20],
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[vgl. Schagerl, 2008, S. 1]. Bei diesen Angaben handelt es sich um durchschnittliche
Angaben, da die Algenernte permanent stattfindet, indem algenreiches Wasser aus dem
Behälter gepumpt und gefiltert wird. Abbildung 5.22 stellt für die Algenaufzuchtanlage
des beschriebenen Biomasse-Heizkraftwerks dar, welche Anteile der insgesamt 28Mt/a an
abgeschiedenem CO2 dauerhaft in den Reaktoren gespeichert bleiben. Geht man von einem
wöchentlichen Ernteintervall aus, so bleiben 537 t an CO2 in der Algenaufzuchtstation
dauerhaft gespeichert und somit vom CO2-Kreislauf der Atmosphäre getrennt. Werden die
getrockneten Algen im Sinne eines geschlossenen Kreislaufs wiederum im Heizkraftwerk
eingesetzt, so könnte bei einer einwöchigen Vorratslagerhaltung die gleiche Menge an
CO2 dort gebunden bleiben. Die gesamte, jährlich abgeschiedene CO2-Menge in Höhe
von 28 000 t/a wird dementsprechend deutlich unterschritten.

Neben der direkten Verbrennung der hergestellten Algen im Heizkraftwerk besteht
ebenfalls die Möglichkeit, aus den Algen flüssige Biokraftstoffe (Biogas, Biodiesel oder
Biowasserstoff), medizinische oder kosmetische Produkte sowie Tierfutter herzustellen
[vgl. Happe, 2010, S. 1]. Die CO2-Speicherkapazität ermittelt sich analog zu der in Kapi-
tel 5.4.4.1 vorgestellten industriellen Nutzung, wobei die CO2-Bindungsdauer wiederum
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Abbildung 5.22: CO2-Speicherkapazität einer Algenaufzuchtanlage auf Basis eines Bio-
masse-Heizkraftwerks (100MW Feuerungswärmeleistung, 280Mt/a CO2-
Abscheidung), eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 3.2.3.5.2

entscheidend ist. Bei einer Nutzungsdauer von zwölf Monaten könnten permanent 28Mt
an CO2 aus der Atmosphäre entfernt werden.
Grundsätzlich wird davon ausgegangen, dass für den Photosynthese-Prozess des Al-

genwachstums natürliches Sonnenlicht eingesetzt wird. Künstliches Licht würde die
CO2-Bilanz erheblich verschlechtern und umkehren, da nur 20% der eingesetzten elek-
trischen Energie in Licht und etwa 10% des eingestrahlten Lichts photosynthetisch in
Algen umgewandelt werden können [vgl. Märkl, 2007, S. 2]. Ob schon alleine der Energie-
aufwand zur Filterung der Algen aus den Zuchtreaktoren heraus bereits energetisch so
aufwändig ist, dass keine Netto-CO2-Minderung mehr erreicht werden kann, ist derzeit
Gegenstand von weiteren Forschungsprojekten [vgl. o. V., 2010a, S. 37]. Darüber hinaus
ist entscheidend, wie die wässrigen Algen für die Verbrennung aufbereitet werden, da nur
eine Nutzung von nicht benötigter Abwärme die CO2-Bilanz nicht verschlechtern würde.

5.5 Ergebnisse der Analyse der Nachhaltigkeit

Im Rahmen der Analyse der Nachhaltigkeit wird zunächst mittels einer CO2-Bilanzie-
rung untersucht, zu welchen negativen CO2-Emissionen Bio-KWK-CCS führen kann.
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Hierfür werden insgesamt 88 unterschiedliche Möglichkeiten untersucht, die sich aus 22
Varianten zusammensetzen, die jeweils mit und ohne CCS sowie mit und ohne KWK
berechnet werden. Bei den jeweils elf Varianten für feste und gasförmige Brennstoffe
werden fünf Varianten als Monoverbrennung, fünf Varianten als Mitverbrennung mit bio-
genen Brennstoffen und eine „Kontrollvariante“ auf Basis fossiler Brennstoffe untersucht
(vgl. Tabelle 5.7). Die fünf Varianten setzen sich ihrerseits aus zwei Reststoffvarianten
zusammen (Waldrestholz/Sägewerksreststoffe bzw. Biomüll/Gülle) sowie drei Varian-
ten, bei denen der Brennstoff eigens angebaut wird (Mais, KUP). Hierbei werden keine
Landnutzungsänderungen (0LUC), direkte und 25% indirekte Landnutzungsänderungen
(iLUC25%-Acker) sowie direkte und 50% indirekte Landnutzungsänderungen (iLUC50%-
Grünland) berücksichtigt.

Tabelle 5.7: Untersuchte Varianten für CO2-Bilanz von Bio-KWK-CCS

Varianten Festbrennstoffe Varianten gasförmige Brennstoffe

Steinkohle Erdgas

M
itv

er
br
en

nu
ng

Steinkohle + HHS (0LUC) Erdgas + Biomethan (0LUC)
Steinkohle + HHS (iLUC25%-Acker) Erdgas + Biomethan (iLUC25%-Acker)
Steinkohle + HHS (iLUC50%-Grün-
land)

Erdgas + Biomethan (iLUC50%-Grün-
land)

Steinkohle + HHS (Waldrestholz) Erdgas + Biomethan (Biomüll)
Steinkohle + Pellets (Sägewerksreststof-
fe)

Erdgas + Biomethan (Gülle)

M
on

ov
er
br
en

nu
ng HHS (0LUC) Biogas (0LUC)

HHS (iLUC25%-Acker) Biogas (iLUC25%-Acker)
HHS (iLUC50%-Grünland) Biogas (iLUC50%-Grünland)
HHS (Waldrestholz) Biogas (Biomüll)
Pellets (Sägewerksreststoffe) Biogas (Gülle)

Im Ergebnis lässt sich festhalten, dass bei der Monoverbrennung alle untersuchten bio-
genen Festbrennstoffvarianten mit CCS zu negativen CO2-Emissionen führen (µCO2,el,ges

beträgt -354 g/kWh bis -1164 g/kWh). Die gasförmigen Varianten erzeugen grundsätz-
lich aufgrund der geringeren Kohlenstoffkonzentration im Brennstoff niedrigere CO2-
Emissionen. Darüber hinaus ergibt die Biogas-Variante auf Basis von Mais-Silage, die
auf ehemaligem Grünland angepflanzt wird, unter Berücksichtigung von 50% indirek-
ten Landnutzungsänderungen keine negativen CO2-Emissionen (µCO2,el,ges=178 g/kWh).
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Dieser Wert liegt auf dem gleichen Niveau wie die CO2-Emissionen bei der CCS-Variante
mit fossilem Erdgas. Dieses Ergebnis stimmt mit Ausführungen in Metz et al. [vgl. 2005,
S. 19, S. 42] überein, wo bereits darauf hingewiesen wird, dass Bio-CCS nur dann negative
CO2-Emissionen erzeugen kann, wenn die Biomasse-Ernte nachhaltig ist.
Die Mitverbrennungsvarianten mit einem Anteil von 30% erneuerbaren Brennstoffen

führen für die Festbrennstoffvarianten zu leicht negativen CO2-Emissionen (µCO2,el,ges)
in Höhe von -40 g/kWh bis -80 g/kWh und für die gasförmigen Brennstoffen zu leicht
positiven CO2-Emissionen (40 g/kWh bis 80 g/kWh). Einzig die Varianten auf Grünland
unter Berücksichtigung von 50% indirekten Landnutzungsänderungen liegen deutlich
darüber (70 g/kWh für Festbrennstoffe, 144 g/kWh für gasförmige Brennstoffe). Somit
sollte ein gezielter Grünlandumbruch vermieden werden, um erhebliche CO2-Emissionen
aus Landnutzungsänderungen in der Landwirtschaft zu vermeiden, wie sie in Kirchner
et al. [vgl. 2009, S. 159 f.] bis 2050 aufgezeigt werden.
Die Integration der Kraft-Wärme-Kopplung führt aufgrund der Aufteilung der CO2-

Emissionen auf die beiden Produkte Strom und Wärme zu niedrigeren spezifischen
CO2-Emissionen, hat jedoch keinen Einfluss darauf, ob die CO2-Emissionen im Ergebnis
positiv oder negativ ausfallen.
Bei der Betrachtung des spezifischen Brennstoffeinsatzes für die Erzeugung negativer

CO2-Emissionen schneiden die Varianten mit KWK grundsätzlich besser ab: Es werden
durchschnittlich um ca. 28% mehr negative CO2-Emissionen erzeugt, da für die verdrängte
Strom- und Wärmearbeit eine CO2-Gutschrift berücksichtigt wird. Des Weiteren erzeugt
die Mitverbrennung von biogenen Brennstoffen in fossilen (Heiz-)Kraftwerken aufgrund
der höheren elektrischen Wirkungsgrade um ca. 8% mehr negative CO2-Emissionen, so
dass mit einer Tonne Holzpellets aus Sägewerksreststoffen bis zu 2,5Tonnen an negativen
CO2-Emissionen erzielt werden können. Auch die flächenspezifischen CO2-Emissionen
fallen für die Mitverbrennungsvarianten sowie für die Varianten mit KWK jeweils höher
aus, so dass negative CO2-Emissionen von mehr als 30 t/(ha · a) erreicht werden können
(ILUC25%-Acker). Dieser Wert ist für die Variante HHS auf Grünland (ILUC50%, ohne
KWK) mit 16,7 t/(ha · a) deutlich niedriger, so dass die indirekten CO2-Emissionen des
eingesetzten Brennstoffs einen entscheidenden Einfluss haben. Da biogene Reststoffe
keine Flächen in Anspruch nehmen, schneiden sie in dieser Hinsicht am besten ab. Dies
entspricht auch der Forderung in Fritsche et al. [vgl. 2010, S. 3], dass im Rahmen einer
nachhaltigen Biomassenutzung Rohstoffe zunächst stofflich und erst die Abfälle sowie
Reststoffe energetisch genutzt werden sollten.
Im Rahmen der Sensitivitätsanalyse wird der entscheidende Einfluss der jährlichen

CO2-Leckagerate des CO2-Speichers deutlich: Bereits ab einer CO2-Leckagerate von
0,03%/a (statt 0,01%/a) führen alle Festbrennstoff-Mitverbrennungsvarianten zu positi-
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ven CO2-Emissionen. Durchschnittlich werden die stromspezifischen CO2-Emissionen für
die Festbrennstoffe um knapp 400 g/kWh erhöht, falls eine jährliche CO2-Leckagerate
von 0,1% statt 0,01% erreicht wird. Diese Zahlen verdeutlichen die Forderung des Um-
weltbundesamtes nach einer CO2-Leckagerate von maximal 0,01% [vgl. Becker et al.,
2009, S. 13], (vgl. Kapitel 2.3.4.3.2). Die Variation des Betrachtungszeitraums von 500
auf bis zu 1000 Jahre hat einen vergleichsweise geringen Einfluss (Änderung der strom-
spezifischen CO2-Emissionen um 19 g/kWh bis 62 g/kWh). Die Variation der biogenen
Mitverbrennungsanteile zwischen 0% und 100% geht mit der erwarteten Reduktion
der spezifischen CO2-Emissionen einher, wobei gasförmige Brennstoffe erst mit einer
Zumischung von 40% bis 60% Biomethan negative CO2-Emissionen erreichen. Erhebliche
Veränderungen der CO2-Emissionen bei der Variation des CO2-Transports ergeben sich
bei Schiffstransportentfernungen von 12 000 km (Zunahme um 59 g/kWh bis 194 g/kWh),
während der CO2-Pipelinetransport gegenüber dem CO2-Schiffstransport (über 1000 km)
zu einer vergleichsweise geringen Reduktion führt (14 g/kWh bis 46 g/kWh). Sollten für
die Produktion von Holzpellets zukünftig statt Sägewerksreststoffen KUP-HHS eingesetzt
werden, dann erzeugen diese Holzpellets deutlich weniger negative CO2-Emissionen und
schneiden schlechter ab als die vergleichbaren Holzhackschnitzelvarianten. Ein aufgrund
von begrenzten regionalen Ressourcen notwendiger Import von Holzpellets oder Holzhack-
schnitzeln aus tropischen oder subtropischen Wäldern verschlechtert zwar die CO2-Bilanz,
führt jedoch auch bei den Mitverbrennungsvarianten immer noch zu negativen CO2-
Emissionen.
Bei der Analyse der alternativen Nutzung möglicher CO2-Lagerstätten wird sich auf-

grund der in Deutschland großen CO2-Speicherkapazitäten in salinen Aquiferen auf
die tiefe geothermische Energienutzung zur Strom- und Wärmeerzeugung sowie sai-
sonalen Wärmespeicherung konzentriert. Im Ergebnis lässt sich festhalten, dass die
CO2-Speicherung in salinen Aquiferen auf Basis der mittleren Annahmen zu 12 kt/km2

an flächenspezifischen CO2-Einlagerungen führt, während die geothermische Wärmenut-
zung zu CO2-Einsparungen von 135 kt/km2, die saisonale Wärmespeicherung bei einem
Betrachtungszeitraum von 50 Jahren zu 15 kt/km2 und die geothermische Strom- und
Wärmeerzeugung zu 32 kt/km2 führt. Somit lässt sich ableiten, dass in der räumlichen
Nähe zu möglichen Fernwärmenetzen die geothermische Nutzung favorisiert werden sollte
und die CO2-Speicherung in salinen Aquiferen nur in abgelegenen Regionen zum Einsatz
kommen sollte, wo eine geothermische Nutzung aufgrund zu hoher Leitungsverluste
ausgeschlossen werden kann (wie beispielsweise unter der Nordsee).
In einem kurzen Exkurs wird deutlich, dass auch mit CCS der geplante Rückgang

des Einsatzes fossiler Brennstoffe in Deutschland weiter verfolgt werden sollte, damit
ausreichend CO2-Lagerstätten für die Erzeugung negativer CO2-Emissionen mittels Bio-
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CCS vorhanden sind: Über einen Zeitraum von zwei bis fünf Jahrhunderten könnten
50Mt/a an negativen CO2-Emissionen erzeugt werden, während bei einem erhöhten CCS-
Einsatz auf Basis fossiler Energieträger bis zum Jahr 2100 ein Großteil der vorhandenen
CO2-Speicher (14,5Gt) belegt sein könnten und insgesamt lediglich 0,9Gt bis 1,5Gt an
negativen CO2-Emissionen erzeugt würden.
Ein zweiter Exkurs hat zum Ergebnis, dass ein Einsatz des Bio-CCS-Stroms im

Verkehrssektor nur dann zu höheren vermiedenen CO2-Emissionen führt, wenn nur noch
fossile Kraftwerke mit CCS betrieben werden. Andernfalls führt eine Substitution von
fossilen Kraftwerken ohne CCS zu höheren vermiedenen CO2-Emissionen.
Die Einlagerung des durch Bio-CCS erzeugten CO2 in alternative CO2-Senken bietet

lediglich begrenzte Speicherpotenziale: Im Bereich der industriellen Nutzung ergibt sich für
Deutschland ein realistisches CO2-Potenzial von insgesamt 25Mt, was im Promille-Bereich
der CO2-Speicherkapazitäten in salinen Aquiferen liegt. Für die CO2-Einspeicherung in
Algen wird auf Basis eines Kraftwerks mit einer Feuerungswärmeleistung von 100MW
berechnet, dass bei einer 10%-Nutzung der in den Rauchgasen enthaltenen CO2-Mengen
von den jährlich produzierten 280Mt lediglich ca. 1Mt an CO2 dauerhaft der Atmosphäre
entzogen wird, was einem Anteil von rund 0,3% entspricht.

Abschließend lässt sich festhalten, dass die in Kapitel 2.3.4 ausgeführten CCS-Anforde-
rungen nach Blohm et al. [vgl. 2006, S. 93 ff.] teilweise für Bio-CCS ausgebaut werden
können. Im Sinne der Generationengerechtigkeit der Nachhaltigkeitsstrategie der Bun-
desregierung (vgl. Kapitel 2.3) kann die Erzeugung von negativen CO2-Emissionen nur
unter den folgenden Voraussetzungen als nachhaltig betrachtet werden:

• Auch Bio-CCS kann aufgrund begrenzter CO2-Speicherkapazitäten nur eine zeitlich
begrenzte Interimslösung sein, mit der erhebliche Auswirkungen des Klimawandels
vermieden werden können. Eine industrielle Nutzung des CO2 oder Einbindung in
Algen führt nur zu geringen negativen CO2-Emissionen.

• Das Einhalten einer CO2-Leckagerate von kleiner 0,01% ist notwendig, um negative
CO2-Emissionen auch bei der Mitverbrennung erreichen zu können.

• Als Brennstoffe sollten mit Priorität biogene Reststoffe eingesetzt werden, da
indirekte CO2-Emissionen aus Landnutzungsänderungen andernfalls zu insgesamt
positiven CO2-Emissionen führen.

• CO2-Einlagerung in den Untergrund sollte nur dort vorgenommen werden, wo weder
eine geothermische Wärmenutzung noch saisonale Wärmeeinspeicherung in saline
Aquifere möglich ist.

• CO2-Transporte über weite Distanzen (> 10 000 km) sollten vermieden werden, um
die CO2-Negativität zu wahren.
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Auf Basis der technischen und der wirtschaftlichen Analyse sowie der Untersuchung der
Nachhaltigkeit werden im Kapitel 6.1 Anforderungskriterien festgelegt, die für einen
erfolgreichen Bio-CCS Einsatz erfüllt sein sollten. Im anschließenden Kapitel 6.2 wird
anhand des Beispiels Flensburg dargestellt, wie ein Bio-CCS-Konzept entwickelt werden
kann, bevor im Kapitel 6.3 das mögliche Anwendungspotenzial für Bio-KWK-CCS in
Deutschland abgeschätzt wird.

6.1 Anforderungskriterien für Bio-CCS

Aus dem Bereich der technischen Analyse lassen sich die folgenden drei Anforderungs-
kriterien für einen Einsatz von Bio-CCS ableiten, die sich vor allem auf die biogene
Brennstoffauswahl konzentrieren:

• Als Brennstoff für Bio-CCS ist vor allem holzartige Biomasse (Laubholz oder
Nadelholz) in Form von Holzhackschnitzeln oder Holzpellets geeignet.

• Als gasförmiger Brennstoff eignet sich Biomethan, da der Einsatz von vorgereinigtem
Biogas aufgrund der dezentralen Produktion als wenig aussichtsreich eingeschätzt
wird.

• Die Integration der Kraft-Wärme-Kopplung sollte aufgrund hoher thermischer
Verluste nicht mit der CCS-Prozessvariante Post-Combustion kombiniert werden.
Hieraus kann sich für KWK-CCS unter Umständen ein späterer Marktreifezeitpunkt
ergeben, da derzeit viele Pilotanlagen mit Post-Combustion geplant werden.

Aus dem Bereich der wirtschaftlichen Analyse lassen sich die folgenden Anforderungs-
kriterien ableiten:

• Sowohl die CO2-Vermeidungskosten als auch die Stromgestehungskosten fallen mit
KWK günstiger aus.

• Einen erheblichen Einfluss auf die Stromgestehungskosten mit CCS haben CO2-
Transport- und CO2-Speicherkosten sowie die Brennstoffpreise und die jährlichen
Volllaststunden, die es jeweils zu optimieren gilt.
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Aus dem Bereich der Analyse der Nachhaltigkeit ergeben sich die folgenden Anforde-
rungskriterien:

• Zur Gewährleistung negativer CO2-Emissionen sollten schwerpunktmäßig biogene
Reststoffe (Waldrestholz, Sägemehl, Biomüll, Gülle) eingesetzt werden, da Land-
nutzungsänderungen durch Energiepflanzen einen erheblichen Einfluss auf die
CO2-Bilanz haben.

• KWK-Anlagen erzeugen brennstoff- und anbauflächenspezifisch höhere negative
CO2-Emissionen als reine Kraftwerke.

• Zur Wahrung der negativen CO2-Emissionen sollten die CO2-Mengen möglichst
per Pipeline abtransportiert werden. Ein Schiffstransport über mehr als 10 000 km
sollte vermieden werden.

6.2 Fallbeispiel Flensburg

In diesem Abschnitt wird auf Grundlage der Stadt Flensburg und der Stadtwerke Flens-
burg GmbH dargestellt, wie ein entsprechendes Konzept für Bio-KWK-CCS ausgestaltet
werden kann. Es wird an dieser Stelle deutlich darauf hingewiesen, dass es derzeit weder
der politische Wille der Stadt Flensburg noch Bestandteil der Unternehmensziele der
Stadtwerke Flensburg ist, negative CO2-Emissionen mittels Bio-KWK-CCS zu erzeugen.

Im Folgenden werden im Kapitel 6.2.1 zunächst die Randbedingen in Flensburg näher
erläutert, bevor in Kapitel 6.2.2 das Konzept entwickelt wird.

6.2.1 Randbedingungen am Standort Flensburg

Die Stadt Flensburg hat auf einer Fläche von 57 km2 eine Bevölkerungszahl von knapp
89 000 Einwohnern [vgl. Statistisches Bundesamt, 2011, S. 1]. Die Stadtwerke Flensburg
GmbH (SWFL) versorgt in der Stadt Flensburg und in den umliegenden Nachbarge-
meinden wie beispielsweise Glücksburg, Padborg (Dänemark) und Harrislee ca. 110 000
Einwohner mit Fernwärme. Der Ausbau des Fernwärmenetzes hat in den späten 1960er
Jahren begonnen. Über das heute ca. 640 km lange Fernwärmenetz werden pro Jahr ca.
950GWh Heizenergie an die Endkunden in Flensburg und Umgebung verteilt. Rund 98%
des Wärmebedarfs in Flensburg werden damit durch die Stadtwerke Flensburg abgedeckt
[vgl. SWFL, 2008-2013].

Der mit der Kraft-Wärme-Kopplung eingeschlagene Weg der umweltschonenden Ener-
gieumwandlung wird seit 2007 durch die Verfeuerung von bis zu 25% Ersatzbrennstoffen
mit einem biogenen Anteil von ca. 50% in den bestehenden Kesselanlagen fortgesetzt.
Diese Philosophie wird in dem seit Herbst 2007 laufenden Projekt „GreenCO2ncept“
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weiterentwickelt, das eine Umstellung des Heizkraftwerks von fossilen Energieträgern auf
erneuerbare Energieträger bis zum Jahr 2050 zum Ziel hat. Hierbei ist eine Integration
von CCS derzeit nicht beabsichtigt. Im Jahr 2008 hat sich unter Beteiligung der Stadt-
werke Flensburg der Klimapakt Flensburg e.V. gegründet, in dem sich eine Vielzahl
an Unternehmen, Institutionen und öffentlichen Einrichtungen das Ziel gesetzt haben,
den Energieverbrauch in der Region Flensburg zu senken und die CO2-Neutralität der
gesamten Stadt Flensburg bis 2050 zu erreichen.

Im HKW Flensburg existieren im Wesentlichen sechs Kesselanlagen. Die Kessel werden
grundsätzlich wärmegeführt eingesetzt, so dass in den Sommermonaten in der Regel
nur ein Kessel im Teillastbereich betrieben wird, während in den Wintermonaten bis zu
fünf Kessel benötigt werden, um die Fernwärmenachfrage der Stadt zu decken. 85% der
Jahresarbeit decken drei zirkulierende Wirbelschichtkessel mit einer Feuerungswärmeleis-
tung von jeweils 118MW ab. Als Brennstoff wird in diesen Kesseln bislang hauptsächlich
über den Seeweg importierte Steinkohle eingesetzt. Seit 2007 dürfen in den umgerüsteten
Kesselanlagen ebenfalls Ersatzbrennstoffe (EBS) wie Gewerbeabfälle, Altholz und Klär-
schlamm bis zu einem Anteil von 25% mitverbrannt werden. Hinzu kommen seit 2008
steigende Mengen an Frischholz, die aufgrund der Kesselgeometrie sowie der begrenzten
Rauchgaskanalquerschnitte bis zu einen Anteil von 30% zugefeuert werden können. Als
weitere Anlagen bestehen zwei Kohlestaubfeuerungskessel, die bis zum Jahr 2016 durch
eine GuD-Anlage ersetzt werden, und ein kombinierter Erdgas-/Heizölkessel. Mit vier
Gegendruckturbinen und zwei Entnahme-Kondensationsturbinen wird elektrische Energie
und anschließend Fernwärme erzeugt. Zusätzlich existiert ein Warmwasserspeicher mit
einer Größe von insgesamt 28 000m3, in den eine Wärmemenge von 1100MWh eingelagert
werden kann. Neben den genannten Anlagen existieren in der Stadt vier Reserveheizwerke
an verschiedenen Stellen des Fernwärmenetzes.
Abbildung 6.1 zeigt die im HKW Flensburg abgegebene Fernwärmeleistung zwischen

1995 und 2011 (dünne graue Linien). Die fett gezeichneten Linien zeigen jeweils die
minimalen und maximalen mittleren Tagesleistungen an. Es lässt sich ein Korridor
erkennen, in dem die abgegebene Wärmeleistung variiert. Hierbei handelt es sich um
Tagesmittelwerte, so dass die tatsächlichen Leistungsspitzen im Tagesverlauf höher
bzw. niedriger ausfallen können. Durch Fernwärmenetzverluste erreichen rund 85% der
eingespeisten Wärme die Fernwärmekunden.

Abbildung 6.2 zeigt jeweils eine typische Winterwoche und eine typische Sommerwoche
mit Angabe der Tagesmittelwerte und der tatsächlichen Leistungsverläufe auf 15-Minuten-
Basis. Es ist zu erkennen, dass diese ca. 20% bis 30% höher bzw. niedriger liegen können
als der Tagesmittelwert. Um diese Leistungsschwankungen im Tagesverlauf auszugleichen,
wird der vorhandene Wärmespeicher eingesetzt, der bis zu einer thermischen Leistung
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Abbildung 6.1: Tägliche, mittlere Fernwärmeleistung 1995 bis 2011 im HKW Flensburg,
eigene Darstellung mit Daten aus SWFL [2008-2013]

von 90MW geladen oder entladen werden kann. Durch dieses Abfangen der tagesinternen
Leistungsspitzen ist somit der Verlauf der Tagesmittelwerte diejenige Leitgröße, die für
die Dimensionierung der einzelnen Erzeugungseinheiten entscheidend ist.
Es ist bereits heute absehbar, dass durch zukünftig besser gedämmte Häuser, was

politisch durch Fördermaßnahmen unterstützt wird, die Wärmenachfrage in Zukunft
sinken wird. Eine SWFL-interne Studie aus dem Jahr 2010, die das Pestel-Institut
durchgeführt hat, kommt zu dem Ergebnis, dass bis zum Jahr 2020 mit einem Fern-
wärmeabsatzrückgang von 11% und bis 2035 mit einem Rückgang von 25% gerechnet
werden muss. Da sich diese Rückgänge vor allem auf die Heizenergie beziehen, wird die
Fernwärmenachfrage außerhalb der Heizperiode weniger stark sinken, da die Fernwärme
in den Sommermonaten überwiegend zur Bereitung von Warmwasser verwendet wird.
Ein sinkender Bedarf an Warmwasser ist derzeit nicht zu erkennen. Eine Möglichkeit zum
weiteren Absenken der Bedarfskurve im Sommer bestünde zwar in der Warmwasserer-
zeugung durch solarthermische Anlagen. Dies würde jedoch die KWK-Stromproduktion
im Sommer erschweren, die auch zukünftig zur elektrischen Lastdeckung in wind- und
sonnenschwachen Zeiten notwendig sein wird.
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Abbildung 6.2: Typischer Sommer- und Winter-Wochenverlauf der Fernwärmeleistung
im HKW Flensburg, eigene Darstellung mit Daten aus SWFL [2008-2013]

6.2.2 Konzeptentwicklung

Der erste Schritt der Konzeptentwicklung besteht darin, die Bio-KWK-CCS-Anlage in ih-
rer Leistung zu dimensionieren. Hierbei sind vor allem das Fernwärmeabgabepotenzial, die
Brennstoffverfügbarkeit und die Erreichbarkeit von ausreichend großen CO2-Lagerstätten
von entscheidender Bedeutung. Weitere Faktoren, wie die technische Einbindung in ein
bestehendes HKW bzw. Fernwärmenetz oder das Vorhandensein ein adäquaten Aufstel-
lungsfläche können im Rahmen der operativen Umsetzung in der Folge ebenfalls wichtig
sein, werden jedoch an dieser Stelle noch nicht näher betrachtet.
Aus Kapitel 5.3.1 geht hervor, dass CCS-Anlagen mit KWK zu stärkeren negativen

CO2-Emissionen in Bezug auf die eingesetzte Brennstoffmasse und auf die verwendete
Anbaufläche führen als Anlagen ohne KWK. In Kapitel 2.2.1.1 ist ausgeführt worden, dass
aufgrund der Kostendegression größere CCS-Kraftwerke zu günstigeren Investitionskosten
führen. Des Weiteren ist in Kapitel 4 berechnet worden, dass sowohl die Strom- und
Wärmegestehungskosten als auch die CO2-Vermeidungskosten entscheidend von der jährli-
chen Betriebsstundenzahl abhängen. Deswegen muss die Bio-KWK-CCS-Anlagengröße in
Abhängigkeit von der Jahresdauerlinie der Fernwärme optimiert werden. In Abbildung 6.3
wird auf Basis der in Abbildung 6.1 eingeführten Plankurve für die Fernwärmeerzeugung
in Flensburg dargestellt, mit welcher Anlagengröße welche jährlichen Volllaststunden
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erreicht werden können. Mit der kleinsten dargestellten Fernwärmeleistung (40MW) kann
die maximal mögliche Volllaststundenzahl von 8088 h (8760 Jahresstunden abzüglich vier
Wochen Revisionszeit) erreicht werden. Ab einer thermischen Leistung von knapp über
100MW werden weniger als 7000 Volllaststunden erreicht, was als Basisannahme für
KWK-Anlagen im Rahmen der wirtschaftlichen Analyse verwendet worden ist. Bei einer
Fernwärmeleistung von 100MW wird für die Sommermonate eine Teillastfähigkeit von bis
zu 40% benötigt, die durch einen Start-/Stopp-Betrieb während Tages- und Nachtzeiten
realisiert werden kann.
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Abbildung 6.3: Jahresvolllaststunden für Anlagen mit unterschiedlicher Fernwärmeleis-
tung im Fernwärmenetz Flensburg, eigene Darstellung mit Daten aus
SWFL [2008-2013]

Für die folgenden Berechnungen wird eine Fernwärmeleistung von 100MW als Aus-
gangsgröße definiert, wodurch sich ca. 7100 Jahresvolllaststunden ergeben. Obwohl
aufgrund intermittierender Wind- und Solareinspeisung zukünftig erhebliche Preisschwan-
kungen am Spotmarkt zu erwarten sind [vgl. Borggrefe und Lochner, 2009, S. 59], wird
davon ausgegangen, dass diese Stundenzahl erreicht werden kann, da zum einen die
Wärmeversorgung gesichert werden muss und zum anderen einer Anlage zur Erzeu-
gung negativer CO2-Emissionen ein gewisser Nutzungsvorrang eingeräumt werden dürfte.
Hierbei macht es an dieser Stelle keinen Unterschied, ob es sich um eine Einheit mit
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100MW oder mehrere, kleinere Einheiten handelt. Im konkreten Fall entspricht die
Fernwärmeleistung von 100MW derzeit in etwa der Fernwärmeerzeugung von 1,4 Kesseln
im Volllastbetrieb, so dass praktischerweise zwei Module zum Einsatz kommen sollten.
Zum heutigen Zeitpunkt kann noch nicht vorausgesagt werden, welche Standardgrößen
sich für CCS-Heizkraftwerke am Markt etablieren werden. Der Vorteil des Einsatzes
von standardisierten Modulen führt jedoch durch eine mögliche Serienproduktion zu
niedrigeren spezifischen Investitionskosten. Im Falle kleinerer Module hätte das erste
Modul stets höhere Volllaststunden, während die nachfolgenden Module umso geringere
Volllaststunden aufweisen würden: Im Falle zweier 40MW-Module weist das erste Modul
8088 und das zweite Modul 6896 Jahresvolllaststunden auf, so dass sich im Mittel wieder
7492 Jahresvolllaststunden ergeben (vgl. Abbildung 6.3).

Legt man für Festbrennstoffe erneut die CCS-Variante Pre-Combustion zugrunde, so
ergeben sich für die geforderte Fernwärmeleistung von 100MW bei einer Mitverbren-
nung von Holzpellets oder Holzhackschnitzeln eine gesamte Feuerungswärmeleistung von
230MW und bei einer Monoverbrennung von HHS (aufgrund des besseren thermischen
Wirkungsgrads) eine Feuerungswärmeleistung von 191MW (vgl. Varianten A, B, C bzw.
F, G in Tabelle 6.1). Im Falle der gasförmigen Brennstoffe ergeben sich mit 526MW
deutlich größere Feuerungswärmeleistungen, da aufgrund der hohen thermischen Verluste
der CCS-Variante Post-Combustion der thermische Wirkungsgrad lediglich bei 19% bzw.
21% liegt. Vor dem Hintergrund, dass eine regionale Versorgung mit knapp 500MW
Biogas utopisch ist und die Variante ohnehin als eher theoretisch eingeschätzt wird (vgl.
Kapitel 2.1.1.8), wird im Folgenden im Falle eines gasförmigen Brennstoffs von einer
Verbrennung von Biomethan ausgegangen (Varianten D, E). Für die Mitverbrennung
von Biomethan zusammen mit Erdgas ist in Kapitel 5.3.2 ermittelt worden, dass erst
ab einem Biomethananteil von 40% bis 60% negative CO2-Emissionen erzeugt werden
können. Da unabhängig vom bilanziell eingesetzten Brennstoff jeweils ein Brennstoff
auf Erdgasqualität verfeuert wird, wird im Folgenden ein Anteil von 100% Biomethan
unterstellt um möglichst hohe negative CO2-Emissionen zu erreichen. Hierbei ist zu
beachten, dass die Strom- und Wärmegestehungskosten gegenüber den Festbrennstoffen
deutlich höher ausfallen (vgl. Kapitel 4.6). Bei der festen Biomasse wird für Holzhack-
schnitzel und Holzpellets weiterhin mit einem biogenen Anteil von 30% gerechnet, da
anlagentechnisch eine flexible Erhöhung wie bei Biomethan nicht möglich ist, ohne dass
elektrische Wirkungsgrade nach unten korrigiert werden müssten. Für Holzpellets kann
der Mitverbrennungsanteil zwar tendenziell höher ausfallen (bis zu 50%), da die Ver-
brennungseigenschaften von veredelten Holzpellets denen von Steinkohle mehr ähneln als
die Verbrennungseigenschaften von HHS [vgl. Vogel et al., 2011, S. 4], trotzdem wird der
besseren Vergleichbarkeit halber für die Festbrennstoffmitverbrennung ein einheitlicher
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Anteil von 30% angewendet.

Tabelle 6.1: Ergebnisse für untersuchte Bio-KWK-CCS-Konzepte in Flensburg, eigene
Berechnung mit Daten aus Kapitel 5.2.1, vgl. Anhang Tabelle A.32

Bezeichnung Einheit A B C D E F G

Feuerungswärmeleistung MW 230 230 230 526 526 191 191
Elektrische Leistung MW 79 79 79 221 221 46 46
Thermische Leistung MW 100 100 100 100 100 100 100
Abgeschiedenes CO2 kt/a 556 577 577 652 652 490 489
Negatives CO2 kt/a 24 26 42 155 377 367 413
Pellets-/HHS-Einsatz kt/a 107 219 219 604 604
Biomethaneinsatz Mio. m3/a 374 374
Belegte Fläche km2 84 443 231

A: 30% Holzpellets Sägewerksreste Pre-Combustion
B: 30% HHS iLUC25%-Acker Pre-Combustion
C: 30% HHS Waldrestholz Pre-Combustion
D: 100% Biomethan iLUC25%-Acker Post-Combustion
E: 100% Biomethan Biomüll Post-Combustion
F: 100% HHS iLUC25%-Acker Pre-Combustion
G: 100% HHS Waldrestholz Pre-Combustion

Während sich für die sieben untersuchten Varianten ähnliche Mengen an abgeschiedenen
CO2-Emissionen ergeben (490 kt/a bis 652 kt/a), fallen die Unterschiede bei der Höhe der
negativen CO2-Emissionen deutlicher aus: Die Monoverbrennung von Holzhackschnitzeln
führt zu negativen CO2-Emissionen von 367 kt/a bis 413 kt/a, während bei der Mitverbren-
nung von 30% Holzpellets bzw. Holzhackschnitzel nur 24 kt/a bis 42 kt/a an negativen
CO2-Emissionen erreicht werden können (vgl. Tabelle 6.1). Die Ursache hierfür liegt in
unterschiedlich hohen spezifischen CO2-Emissionsfaktoren (µCO2,el,ges) von -26 g/kWh
bis -605 g/kWh, die für die Berechnung für die sechs Varianten zugrunde gelegt werden
(vgl. Kapitel 5.3.1). Die hohen negativen CO2-Emissionen durch HHS-Monoverbrennung
basieren auf einer jährlichen HHS-Einsatzmenge von mehr als 600 000 t/a. Dies entspricht
im Falle von HHS aus KUP einer Anbaufläche von 231 km2, was ca. 7,2% der landwirt-
schaftlichen Anbaufläche Schleswig-Holsteins ausmacht [vgl. Blunk et al., 2009, S. 20].
Im Falle von Biomethan werden sogar 442 km2 benötigt, während die Mitverbrennung
von 30% HHS zu einem vergleichweise überschaubaren Flächenbedarf von 84 km2 führt.
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Abbildung 6.4 stellt dar, welcher Radius für diese Anbauflächen in Abhängigkeit vom
Flächennutzungsgrad benötigt wird: Bei einer Nutzung von 20% aller Flächen wird für
die HHS-Monoverbrennung bereits ein Radius von 43 km und für die 100%-ige Biomethan-
Verbrennung ein Radius von 59 km benötigt. Für die Zufeuerung von 30% HHS wird
ein Radius von 26 km benötigt. Bei diesen langen Transportwegen müssten zusätzliche
indirekte CO2-Emissionen für den Transport berücksichtigt werden, wodurch die Höhe
der negativen CO2-Emissionen wiederum reduziert wird.
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Die Bereitstellung von 374Mio.m3/a Biomethan aus Bioabfällen würde bei einem
durchschnittlichen Biogasertrag von ca. 100m3/t [vgl. FNR, 2010, S. 3] einem Biomüll-
aufkommen von rund 3,7Mio. t/a entsprechen. Dies ist jedoch mehr als das Zehnfache
des jährlichen Biomüllaufkommens von Schleswig-Holstein und Hamburg zusammen
[vgl. Maier-Staud, 2011, S. 20]. Auch eine Nutzung von 220 000 t/a (Variante C) bzw.
600 000 t/a Waldrestholz (Variante G) aus regionalen Ressourcen erscheint wenig realis-
tisch, da der gesamte Holzeinschlag in Schleswig-Holstein im Jahr 2010 bei 480 000m3

gelegen hat, was rund 260 000 t entspricht [vgl. BMELV, 2011, S. 7]. Auf Basis der ge-
nannten Holzeinschlagszahlen kann abgeleitet werden, dass in Schleswig-Holstein auch
keine 100 000 t/a an Sägewerksreststoffen entstehen, die für die entsprechende Menge an
mitverbrannten Holzpellets benötigt werden. Es wird somit deutlich, dass die regionalen
Brennstoffressourcen deutlich eingeschränkt sind und somit Brennstoffe importiert werden
müssen, was durch die Hafenlage Flensburgs möglich ist und in den letzten Jahrzehnten
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im Falle der Steinkohle bereits praktiziert worden ist. Durch diesen Brennstoffimport
ergeben sich zusätzliche indirekte CO2-Emissionen für den Brennstoffimport. Diese fallen
für Holzpellets aufgrund ihrer höheren Energiedichte im Vergleich zu Holzhackschnitzeln
(vgl. Kapitel 2.1.1.4.3) geringer aus und führen insgesamt immer noch zu negativen
CO2-Emissionen (vgl. Kapitel 5.3.2).
Die Höhe der jährlichen CO2-Emissionen, die abgeschieden und gespeichert werden

müssen, liegen mit rund 0,5Mt/a in einem Größenbereich, der in McConnell et al. [vgl.
2009b, S. 147 f.] als (gerade) kommerziell eingeschätzt wird. In McConnell et al. [vgl. 2009a,
S. 33 ff.] wird als kommerzielle Grenze eine jährliche CO2-Speicherrate von 1Mt/a und eine
elektrische Kraftwerksleistung von 80MW für Bio-CCS definiert, die hier unterschritten
wird. Für den CO2-Transport wird entweder eine Pipeline mit einem Durchmesser von
etwa 120mm benötigt (vgl. Anhang Tabelle A.32). Alternativ kann das CO2 auch mittels
Schiff abtransportiert werden, da zumindest für die Festbrennstoffvarianten ohnehin
eine Hafeninfrastruktur für die Brennstofflogistik benötigt wird. In dem Fall müsste
ein CO2-Zwischenspeicher errichtet werden, der in Abhängigkeit von der verwendeten
Schiffsgröße ein CO2-Speichervolumen von 10 kt bis 50 kt aufweisen müsste (vgl. Kapi-
tel 2.3.4.2). Hierdurch wäre ein wöchentlicher bis monatlicher Schiffstransport möglich.
Der Zwischenspeicher hätte als Kugel einen Durchmesser von ca. 28m bis 48m.

6.3 Anwendungspotenzial für Bio-KWK-CCS in Deutschland

Das Anwendungspotenzial für Bio-KWK-CCS in Deutschland bemisst sich erneut an
den drei Kriterien Brennstoffverfügbarkeit, Erreichbarkeit von CO2-Lagerkapazitäten
und der Abgabemöglichkeit von Fernwärme. Da die regionale Verfügbarkeit von biogenen
Festbrennstoffen für eine ausreichend große Anlagenkapazität aufgrund des großen lo-
gistischen Aufwands nicht bereitgestellt werden kann (vgl. Kapitel 6.2.2), muss hierfür
ein Seehafen oder Binnenhafen für den notwendigen Festbrennstoffimport vorhanden
sein. Eine Pipelineanbindung zur Versorgung mit Biomethan wäre dahingegen an den
überwiegenden Standorten in Deutschland aufgrund des weit verbreiteten Erdgasnetzes
bereits heute möglich. Gleichzeitig sollte eine ausreichend große Fernwärmesenke vor-
handen sein, um im KWK-Prozess höhere negative CO2-Emissionen als in der reinen
Stromerzeugung zu erreichen (vgl. Kapitel 5.3). Im Folgenden wird sich auf größere
Städte in Deutschland als potenzielle Wärmesenken konzentriert, auch wenn industrielle
Betriebe teilweise ebenfalls erhebliche Wärmesenken darstellen können.
Bei der Analyse von potenziellen Wärmesenken werden die 100 größten Städte in

Deutschland betrachtet, in denen insgesamt ca. 27,3Mio. Einwohner leben. Diese Städte
haben eine Einwohnerzahl von mehr als 82 000 Einwohnern. In Kapitel 6.2 ist am Beispiel
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Flensburgs gezeigt worden, dass bei einer hohen Fernwärmeanschlussdichte bereits eine
Stadt mit etwa 89 000 Einwohnern genügt, um eine ausreichend große Fernwärmesenke
für Bio-KWK-CCS zu bieten. In 83 dieser 100 Großstädte wird bereits heute Fernwärme
erzeugt und verteilt (vgl. Anhang Tabelle A.33 und Tabelle A.34). Abbildung 6.5 stellt
die 20 Städte mit der größten Fernwärmeerzeugung dar. Es wird jeweils die Fernwärmeer-
zeugung und das Fernwärmepotenzial gezeigt. Das Fernwärmepotenzial wird überschlägig
berechnet, indem die einwohnerspezifische Fernwärmeerzeugung aus Flensburg und die
dort vorliegende Anschlussdichte von 98% auf die anderen Städte übertragen wird. Hierbei
werden keine strukturellen Unterschiede wie beispielsweise Industrie- oder Gewerbeinten-
sität, Einwohnerdichte oder die räumliche Nähe zu anderen Städten berücksichtigt. So
wird beispielsweise auch nicht berücksichtigt, dass mit der im HKW Flensburg erzeugten
Fernwärme auch Kunden außerhalb von Flensburg versorgt werden, da auch in anderen
Städten davon ausgegangen werden kann, dass anliegende Gemeinden mitversorgt werden
können. Unter den 20 Städten mit der größten Fernwärmeerzeugung wird bereits heute
eine durchschnittliche Fernwärmeanschlussdichte von 39% erreicht, während dieser Wert
unter allen 100 größten Städten bei ca. 20% liegt. Außer der hohen Anschlussdichte
in Flensburg stechen auch Mannheim (>100%) und Gelsenkirchen (59%) hervor, was
jedoch dadurch begründet wird, dass hier jeweils Fernwärmeerzeuger angesiedelt sind,
die ihre Fernwärme über die Stadtgrenzen hinaus verteilen. In Summe ergibt sich für die
100 größten Städte in Deutschland eine jährliche Fernwärmeabgabe von ca. 74TWh/a
und ein abgeschätztes Fernwärmepotenzial von 356TWh/a. Dieses Potenzial stellt jedoch
eine theoretische Obergrenze dar, da sicherlich nicht in jeder Großstadt Deutschlands ein
Fernwärmeanschlussgrad von nahezu 98% erreicht werden kann. Gemäß KWK-Gesetz
soll die Stromerzeugung aus Kraft-Wärme-Kopplung bis zum Jahr 2020 auf 25% erhöht
werden [vgl. Bundestag, 2011b, S. 1]. Dies entspricht gegenüber dem Ist-Stand aus dem
Jahr 2010 (15,8%) einer Erhöhung um ca. 60% [vgl. UBA, 2012a, S. 2].

Auf Basis des Kartenmaterials der Wasser- und Schifffahrtsverwaltung des Bundes wird
bestimmt, welche der 100 größten Städte einen Zugang zu Schifffahrtsstraßen haben. Ab-
bildung 6.6 stellt die bundesweiten Binnenschifffahrtsstraßen unter Angabe der jeweiligen
Abladetiefe dar, aus der die maximale Schiffsbeladung abgeleitet werden kann. Für die
weitere Analyse wird unterschieden zwischen dem Zugang zu einem Seehafen, zu einem
Binnenhafen mit einem Tiefgang von mehr als drei Metern sowie zu einem Binnenhafen
mit einem Tiefgang von weniger als drei Meter. Ab einem Tiefgang von drei Metern
können Schiffe mit einer Beladung von mehr als 2400Tonnen abgefertigt werden. Somit
steigt bei einem kleineren Tiefgang der spezifische Transportaufwand in ökonomischer
und ökologischer Hinsicht, da mehr Schiffe für eine vergleichbare Transportrate eingesetzt
werden müssen. Unter den 100 größten Städten haben acht Städte einen Seehafen (blauer
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Abbildung 6.5: Fernwärme-Erzeugung 2009 und Fernwärmepotenzial der 100 größten
Städte Deutschlands, eigene Berechnung mit Daten aus AGFW [2010a,
S. 10], AGFW [2010b, S. 1 ff.], WVV [2011, S. 2], SWG [2011, S. 2], SVB
[2011, S. 1], WEVG [o.J., S. 1], SWW [2011, S. 2], ZEV [2011, S. 1], SWD
[2011, S. 1 ff.], RWE [o.J., S. 1], SWL [2011, S. 2], SWK [2011, S. 11], E.ON
[2008, S. 56]

Kasten in Abbildung 6.6), 13 Städte einen Binnenhafen mit einem Tiefgang von mehr
als drei Metern (grüner Kasten) und 32 Städte einen Binnenhafen mit einem Tiefgang
von weniger als drei Metern (gelber Kasten9) (vgl. Anhang Tabelle A.33 und Tabel-
le A.34). Somit verfügen 47 der 100 größten Städte Deutschlands über keine direkte
Wasseranbindung. Dies entspricht einer Einwohnerzahl von rund 9,2Mio. Einwohnern
oder einem Drittel der berücksichtigten Einwohner. In diesen Städten bietet sich somit
Bio-KWK-CCS auf Basis von Biomethan an, das mittels des Erdgas-Pipeline-Systems
transportiert werden kann.

Auf Basis der städtegenauen Fernwärmeerzeugung im Jahr 2009 und der in Kapitel 6.2.2
berechneten Höhe der negativen CO2-Emissionen für Flensburg kann für die übrigen
Städte abgeschätzt werden, welche Menge an negativen CO2-Emissionen erzeugt werden
können. Hierfür werden von den sechs in Kapitel 6.2.2 definierten Varianten die Varianten

9Bei den Binnenhäfen mit einem Tiefgang von weniger als drei Metern sind die folgenden Städte nicht
abgebildet: Mülheim, Wolfsburg, Offenbach, Fürth, Erlangen, Esslingen, Hanau, Lünen, Dessau-Roßlau.
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NEUSS

Abbildung 6.6: Binnenschifffahrtsstraßen in Deutschland, eigene Darstellung auf Basis
von BMVBS [2010, S. 1]
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A (30% Holzpelletsmitverbrennung), D (100% Biomethan-Verbrennung, iLUC25%-Acker)
sowie F (100% HHS-Verbrennung, iLUC25%-Acker) verwendet. Die Höhe der jährlichen
negativen CO2-Emissionen hat für Flensburg 24 kt/a (Variante A), 155 kt/a (Variante D)
bzw. 367 kt/a (Variante F) betragen. Da für die Festbrennstoff-Varianten A und F eine
Erreichbarkeit mit See- oder Binnenschiffen notwendig ist, wird für die 47 Städte ohne
Hafenanschluss die Berechnung mit Biomethan (Variante D) durchgeführt, während für
die Städte mit Hafenanschluss alternativ die Pelletsmitverbrennung (Variante A) sowie die
HHS-Verbrennung (Variante F) untersucht wird. In den Städten mit Wasserlage können
durch die Pelletsmitverbrennung rund 1,1Mt/a oder durch die HHS-Verbrennung rund
16,7Mt/a an negativen CO2-Emissionen erzeugt werden. In den 47 Städten ohne Hafen
liegt dieser Wert auf Basis der Biomethan-Verbrennung bei ca. 3,1Mt/a an negativen
CO2-Emissionen. Hierfür müssten in Summe 5,2Mrd.m3/a an Biomethan eingesetzt
werden. Dies entspricht ungefähr dem Biomethanerzeugungsziel der Bundesregierung für
das Jahr 2020 (vgl. Kapitel 2.1.1.8.3). Zusätzlich müssten rund 4,9Mio. t/a an Holzpellets
oder 27,4Mio. t/a an Holzhackschnitzeln verfeuert werden. Im Vergleich dazu sind in
Deutschland im Jahr 2007 gut 10Mio. t an Holz energetisch zur Stromproduktion genutzt
worden. Diese Nutzung kann bis zum Jahr 2020 auf Grundlage des vorhandenen Potenzials
auf bis knapp 40Mio. t/a an Holz erhöht werden [vgl. Vogel et al., 2011, S. 9]. Somit wären
in Deutschland nach erster Abschätzung ausreichend Brennstoffkapazitäten vorhanden.
Die jährliche Pellets-Produktionskapazität liegt mit 2,7Mio. t im Jahr 2011 bei knapp
der Hälfte des geforderten Bedarfs. Hinzu kommt ebenfalls ein inländischer Verbrauch
von ca. 1,4Mio. t/a, der eine ausreichende Versorgung mit Holzpellets aus Deutschland
derzeit als schwierig erscheinen lässt [vgl. DEPI, 2011, S. 1].

Die bisherigen Berechnungen basieren auf der tatsächlichen Fernwärmeerzeugung des
Jahres 2009. Führt man die Berechnung auf Basis der Fernwärmepotenziale durch, könnten
sich die Angaben theoretisch verfünffachen, da die Fernwärme-Anschlussdichte im Jahr
2009 bei ca. 20% gelegen hat. Legt man den politisch gewollten Ausbau der Kraft-Wärme-
Kopplung in Deutschland zugrunde (25% KWK-Stromerzeugung in 2020), so ergibt sich
eine Erhöhung um ca. 60%. Hieraus resultiert ein Gesamtpotenzial an negativen CO2-
Emissionen für alle 100 größten Städte in Deutschland in Höhe von 6,6Mt/a (Variante A
und D bzw. Pellets und Biomethan) bzw. 31,6Mt/a (Variante D und F bzw. Biomethan
und HHS). Dies entspricht rund 3% bis 13% der CO2-Emissionen Deutschlands im Jahr
2050, wenn bis dahin die CO2-Emissionen wie geplant um mindestens 80% gegenüber
1990 reduziert werden (1248Mt in 1990 [vgl. UBA, 2011b, S. 1]). Bei jährlichen CO2-
Einlagerungsraten von 6,6Mt/a bis 31,6Mt/a würden die CO2-Speicherkapazitäten in
Deutschland (3,9Gt bis 47,7Gt, vgl. Kapitel 2.3.4.3.1) über einen Zeitraum von mehr als
120 Jahren ausreichen, um negative CO2-Emissionen einlagern zu können.
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6 Nutzungspfade für Bio-KWK-CCS

Da mit steigender Entfernung der CO2-Lagerstätten zu potenziellen CO2-Abschei-
dungsstandorten sowohl die CO2-Transportkosten steigen (vgl. Kapitel 2.2.3.1.2) als
auch die negativen CO2-Emissionen reduziert werden (vgl. Kapitel 5.3.2), sollten sich
geeignete Bio-CCS-KWK-Standorte in der Nähe von CO2-Lagerstätten befinden. Die in
Deutschland vorhandenen CO2-Speicherkapazitäten konzentrieren sich auf das nördliche
Drittel Deutschlands und auf den Südosten Bayerns (vgl. Abbildung 6.7).

Um die Entfernung von den 100 größten Städten Deutschlands zu den potenziellen CO2-
Lagerstätten zu ermitteln, werden exemplarisch vier CO2-Speicherregionen definiert (vgl.
Tabelle 6.2). Hierbei handelt es sich weniger um konkret mögliche CO2-Speicherstandorte,
sondern um die Konzentration möglicher CO2-Speicherregionen auf einen geographischen
Punkt, um vergleichbare Entfernungsberechnungen durchführen zu können. Die vier
Speicherregionen sind in Abbildung 6.7 als grüne Punkte dargestellt.

Tabelle 6.2: Verwendete CO2-Speicherstandorte für Entfernungsberechnung, eigene Fest-
legung auf Basis von Abbildung 6.7, Google [2011]

Bundesland in der Nähe von Breitengrad Längengrad

Bayern Waldkraiburg 48,21 12,40
Brandenburg Storkow 52,26 13,93
Mecklenburg-Vorpommern Pasewalk 53,10 13,99
Niedersachsen Oldenburg 53,14 8,21

Die Entfernungsberechnung zweier Punkte auf der Erdoberfläche D1,2 wird mittels
Formel 6.1 durchgeführt, wobei die Entfernung auf einer idealen Kugel auf Basis von
Längen- und Breitengrad berechnet wird [vgl. Heret, 2005, S. 1]. Hierbei sind B1/2 die
entsprechenden Breitengrade und L1/2 die entsprechenden Längengrade.

D1,2 = arccos(sin(B1) · sin(B2) + cos(B1) · cos(B2) · cos(L2 − L1)) (6.1)

Abbildung 6.8 stellt die Höhe der negativen CO2-Emissionen in Abhängigkeit von der
Entfernung zwischen Heizkraftwerk und nächster CO2-Speicherstätte dar. Hierbei ist die
Fernwärmeerzeugung des Jahres 2009 zugrunde gelegt worden. Es werden für Standorte
ohne Hafen die negativen CO2-Emissionen aus der Biomethan-Verbrennung und für
die Standorte mit Hafenanschluss die negativen CO2-Emissionen aus der Pelletsmit-
verbrennung sowie HHS-Monoverbrennung dargestellt, die alternativ eingesetzt werden
können. Die Standorte ohne Hafenanschluss, in denen Biomethan eingesetzt wird, liegen
tendenziell näher an möglichen CO2-Speicherstätten: Um 90% der CO2-Emissionen aus
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6 Nutzungspfade für Bio-KWK-CCS

Abbildung 6.7: Lage der CO2-Speicherstätten in Deutschland (orange – saline Aquife-
re, gelb – Erdgasfelder, grün – exemplarische Speicherregionen), eigene
Darstellung auf Basis von Smid [2011, S. 1], BGR [o. J., S. 1]
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Biomethananlagen abzutransportieren, reicht eine maximale Pipelinelänge von 220 km
aus, während hierfür bei der Verbrennung von Holzpellets oder HHS eine Pipelinelänge
von ca. 320 km benötigt wird. Dies wird dadurch verursacht, dass sich ein Großteil der
Häfen in Westdeutschland entlang des Rheins befindet, von wo die Transportdistanz in
die CO2-Speicherstätten in Norddeutschland relativ weit ist. Im Rahmen der Analyse
wird nicht berücksichtigt, dass gerade bei diesen Städten am Rhein die Möglichkeit
besteht, die CO2-Ströme in größeren Pipelines zusammenzufassen. Darüber hinaus kann
standortspezifisch ebenfalls untersucht werden, ob ein Abtransport des CO2 mittels
Schiff sich als vorteilhaft herausstellen kann. In Kapitel 5.3.2 ist dargestellt worden,
dass die indirekten CO2-Emissionen des Pipelinetransports mit steigender Pipelinelänge
anwachsen. Jedoch fallen auch bei einer Pipelinetransportdistanz von 500 km die durch
die notwendige Nachverdichtung induzierten CO2-Emissionen niedriger aus als für einen
Schiffstransport über 1000 km. Die Herausforderung langer CO2-Transporte und nied-
riger CO2-Jahresmassenraten liegt eher im wirtschaftlichen Bereich, da die Variation
der CO2-Transportkosten im Rahmen der wirtschaftlichen Analyse zu entscheidenden
Veränderungen bei den Stromgestehungskosten und den CO2-Vermeidungskosten geführt
hat (vgl. Kapitel 4.3.3 und 4.5.3).

Abschließend lässt sich festhalten, dass für einen potenziellen Start der Bio-KWK-CCS-
Technologie sich besonders die größeren Städte mit Hafenlage in Norddeutschland eignen,
da an diesen Standorten durch den Antransport von Holzpellets oder HHS per Schiff sowie
den kurzen CO2-Pipelinetransportdistanzen vergleichsweise geringe, zusätzliche indirekte
CO2-Emissionen auftreten und die Wirtschaftlichkeit hierdurch verbessert wird. Der
direkte Meereszugang in Norddeutschland hat gegenüber den Binnenhäfen den Vorteil,
dass die Schiffslogistik weitgehend unabhängig von äußeren Witterungseinflüssen ist: Im
Jahr 2011/2012 haben die Witterungsbedingungen auf den Rhein, auf dem 80% aller
deutschen auf Flüssen transportierten Güter verschifft werden, im Sommer mit extremen
Niedrigwasser und im Winter mit Eisgang erheblichen Einfluss auf den Schiffstransport
genommen [vgl. dpa, 2011, S. 1], [vgl. Wiederschein, 2012, S. 2].
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Abbildung 6.8: Höhe der negativen CO2-Emissionen in Abhängigkeit von der notwendi-
gen CO2-Transportdistanz (auf Basis der FW-Erzeugung 2009), eigene
Berechnung mit Daten aus Abbildung 6.5, Google [2011], BMVBS [2010,
S. 1], BMVBS [2008, S. 1], World Shipping Register [o.J., S. 1], vgl. Anhang
Tabelle A.33 und Tabelle A.34
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7 Schlussbetrachtung

Im Rahmen dieser Schlussbetrachtung wird zunächst eine kurze Zusammenfassung gege-
ben, bevor überprüft wird, ob sich die in Kapitel 1.2 aufgestellte Hypothese als richtig
erwiesen hat. In Kapitel 7.3 wird die Arbeit wissenschaftlich und gesellschaftspolitisch
eingeordnet, um zukünftigen Forschungsbedarf und politisch notwendige Impulse aufzu-
zeigen.

7.1 Zusammenfassung

Der durch anthropogene CO2-Emissionen verursachte Klimawandel stellt eine wesentliche
Herausforderung des 21. Jahrhunderts dar. Neben einer zwingenden Reduktion der Netto-
CO2-Emissionen um 80% bis 95% kann es in der zweiten Hälfte dieses Jahrhunderts
notwendig sein, dass negative CO2-Emissionen das Klimasystem stabilisieren. Eine aus
heutiger Sicht aussichtsreiche Option hierfür ist die Kombination aus Carbon Capture
and Storage (CCS) und Biomasse(heiz)kraftwerken (Bio-KWK-CCS). In dieser Arbeit
wird die technische Umsetzbarkeit (Kapitel 3), die Wirtschaftlichkeit (Kapitel 4) und
die Nachhaltigkeit (Kapitel 5) von Bio-KWK-CCS untersucht. Anschließend werden im
Kapitel 6 Anforderungskriterien definiert und auf Basis eines Fallbeispiels (Flensburg)
wird das Anwendungspotenzial für Bio-KWK-CCS in Deutschland überschlägig berechnet.

Das wesentliche Ergebnis der technischen Analyse ist, dass für die verschiedenen
CO2-Abtrennverfahren, die derzeit auf Basis fossiler Brennstoffe untersucht werden,
grundsätzlich auch biogene Brennstoffe (Holzhackschnitzel, Holzpellets, Biomethan) ein-
gesetzt werden können. Während bei Biomethan durch die Einspeisung in das Erdgasnetz
und die spätere Entnahme kein Unterschied gegenüber fossilem Erdgas festgestellt werden
kann, ergeben sich bei den holzartigen Biomassen gewisse Unterschiede: Grundsätzlich
ergibt die Elementaranalyse, dass die Stickstoff- und Schwefelgehalte bei Holzbrennstoffen
niedriger ausfallen als für Braun- und Steinkohle, was die technisch notwendige Rauchgas-
reinigung für die CO2-Abtrennung vereinfacht. Die Elementaranalyse zeigt jedoch auch
auf, dass der Kohlenstoffgehalt in holzartiger Biomasse mit ca. 48% bis 50% deutlich
niedriger ausfällt als für Braun- und Steinkohle (69% bis 82%). Der deutlich niedrige-
re Heizwert der holzartigen Brennstoffe führt jedoch dazu, dass die energiebezogenen
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CO2-Emissionen bei 10% Wassergehalt nur rund 10% unter den Angaben von Steinkohle
liegen. Die CO2-Konzentration in den Rauchgasen, die den spezifischen Energieaufwand
für die CO2-Abtrennung entscheidend beeinflusst, fällt bei einem Wassergehalt von 10%
mit 12,7% für alle Brennstoffe relativ einheitlich aus, während die CO2-Konzentration für
biogene Brennstoffe mit 50% Wassergehalt auf 11,0% sinkt. Aufgrund des höheren Sau-
erstoffgehalts im Brennstoff liegt der Verbrennungssauerstoffbedarf für die CCS-Variante
Oxyfuel für Holzpellets um ca. 13% bis 24% niedriger als für Steinkohle. Grundsätzlich
lässt sich festhalten, dass Holzpellets aufgrund ihres geringeren Wassergehalts, der höhe-
ren Energiedichte und den besseren mechanischen Eigenschaften gewisse Vorteile in ihrer
CCS-Eignung gegenüber Holzhackschnitzeln (Wassergehalt von 30% bis 50%) aufweisen,
was sich vor allem am geringeren Wirkungsgradverlust festmachen lässt.

Die Kombination mit KWK bedeutet für die CCS-Varianten Pre-Combustion und
Oxyfuel keine großen Änderungen, während für die CCS-Variante Post-Combustion die
thermischen Wirkungsgradverluste deutlich höher ausfallen (24,9%-Punkte bis 26,8%-
Punkte). Der Grund hierfür ist die notwendige Regeneration des chemischen Absorbens
bei ca. 120 °C, für die ein erheblicher Teil der Kondensationsenergie eingesetzt wird, die
üblicherweise zur Fernwärmeerzeugung genutzt wird.
Aus der wirtschaftlichen Analyse lässt sich ableiten, dass die Stromgestehungskosten

mit KWK grundsätzlich niedriger ausfallen als für die reine Stromerzeugung. Für die Bio-
KWK-CCS-Varianten Pre-Combustion und Oxyfuel ergeben sich die niedrigsten Strom-
gestehungskosten im Jahr 2020 (47Euro/MWh bis 56Euro/MWh für Holzhackschnitzel,
96Euro/MWh bis 102Euro/MWh für Holzpellets). Der Einsatz von Biomethan/-gas
führt zu deutlich höheren Stromgestehungskosten (155Euro/MWh). In der Sensitivitäts-
analyse wird gezeigt, dass die drei Parameter CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten,
Brennstoffpreis sowie jährliche Volllaststunden den bedeutendsten Einfluss auf die Strom-
gestehungskosten haben. Die Höhe der CO2-Vermeidungskosten fällt für die Varianten mit
KWK wiederum günstiger aus und liegt in einem Bereich von 21Euro/t bis 111Euro/t.
Für die beiden aussichtsreichsten Varianten (Pre-Combustion/Oxyfuel mit HHS) liegen
die CO2-Vermeidungskosten mit ca. 21Euro/t geringfügig unterhalb der für 2020 ange-
nommenen CO2-Zertifikatepreise (24Euro/t). Zur Einhaltung ambitionierter Klimaziele
wird sogar mit deutlich höheren CO2-Vermeidungskosten von über 150Euro/t im Jahr
2050 gerechnet, die von allen Bio-CCS-Varianten unterschritten werden. Der Parameter
CO2-Transport- und CO2-Speicherkosten hat auf die Höhe der CO2-Vermeidungskosten
den bedeutendsten Einfluss.
Im Rahmen der Analyse der Nachhaltigkeit ist ermittelt worden, dass die Monover-

brennung von biogenen Brennstoffen in CCS-Anlagen zu erheblichen negativen CO2-
Emissionen führen kann (µCO2,el,ges beträgt -354 g/kWh bis -1164 g/kWh). Eine Ursache
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hierfür sind vergleichsweise niedrige Wirkungsgrade, die zu hohen spezifischen, direkten
CO2-Emissionen führen, die klimaneutral sind und abgeschieden werden können. Lediglich
die Biogasvariante auf ehemaligen Grünlandflächen führt aufgrund hoher indirekter CO2-
Emissionen zu ähnlichen CO2-Emissionen wie die CCS-Variante mit fossilem Erdgas. Die
Mitverbrennung von 30% biogenen Brennstoffen in großen, fossil befeuerten CCS-Anlagen
führt für die Festbrennstoffe zu leicht negativen und für die gasförmigen Brennstoffe zu
leicht positiven CO2-Emissionen, solange kein gezielter Grünlandumbruch vorgenommen
wird. Bei der Betrachtung der brennstoffbezogenen und flächenbezogenen negativen CO2-
Emissionen schneiden zum einen die KWK-Varianten aufgrund der höheren Strom- und
Wärmegutschrift um ca. 20% und zum anderen die Mitverbrennungsvarianten aufgrund
der höheren elektrischen Wirkungsgrade um ca. 8% besser ab. Es ergeben sich negative
CO2-Emissionen in Bezug auf die Brennstoffmasse bzw. die Anbaufläche in Höhe von
0,6 t/t bis 2,5 t/t bzw. 7 t/(ha · a) bis 37 t/(ha · a). Grundsätzlich hat die Nutzung von bio-
genen Reststoffen (Waldrestholz, Sägewerksreststoffe, Biomüll, Gülle) deutliche Vorteile,
da keine Anbauflächen für die Brennstoffproduktion benötigt werden. Besonders sensitiv
reagieren die Ergebnisse auf die Variation der CO2-Leckagerate der CO2-Speicherstätten
(Basisannahme: 0,01%/a) und auf sehr lange CO2-Transportdistanzen (> 10 000 km). Ein
Vergleich der CO2-Speicherung in salinen Aquiferen gegenüber der geothermischen Nut-
zung hat das Ergebnis, dass die geothermische Nutzung zu höheren CO2-Einsparungen
führt. Durch diesen möglichen Nutzungsvorrang kann eine Reduktion der vorhandenen
CO2-Lagerstätten erfolgen, so dass die verbleibenden CO2-Speicherstätten mit biogenem
CO2 belegt werden sollten, um ausreichend große Mengen an negativen CO2-Emissionen
zu erzeugen. Ein Einsatz des Bio-CCS-Stroms im Verkehrssektor führt nicht zu höheren
vermiedenen CO2-Emissionen, solange fossile Kraftwerke ohne CCS substituiert werden
können. Eine Nutzung des biogenen CO2 in industriellen Prozessen bzw. zur Aufzucht von
Algen verfügt lediglich über ein sehr begrenztes Potenzial (ca. 25Mt CO2 in Deutschland).

Anhand des Fallbeispiels Flensburg wird aufgezeigt, dass in Abhängigkeit vom ein-
gesetzten Brennstoff pro Jahr mit einem Bio-KWK-CCS-Konzept folgende negative
CO2-Emissionen erzeugt werden können:

• 24 kt bis 42 kt bei der Holzpellets-/HHS-Mitverbrennung,
• 155 kt bis 377 kt bei der Biomethan-Monoverbrennung oder
• 367 kt bis 413 kt bei der Holzpellets-/HHS-Monoverbrennung.

Diese Werte werden anschließend für die 100 größten Städte in Deutschland adaptiert,
so dass ein Bio-KWK-CCS-Potenzial für Deutschland berechnet werden kann. Hierbei
wird für jede Stadt der derzeitige Fernwärmeabsatz und das Fernwärmepotenzial, die
Anbindung an Wasserstraßen für eine wirtschaftliche Versorgung mit Holzbrennstoffen
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sowie die Entfernung zu potenziellen CO2-Speicherstätten berücksichtigt. Es ergibt sich
für die Städte ohne Hafenanschluss bei der Biomethan-Monoverbrennung ein Potenzial
für negative CO2-Emissionen von ca. 3,1Mt/a und für die Städte mit Hafenanschluss
ein Potenzial von rund 1,1Mt/a (Holzpelletsmitverbrennung) bzw. 16,7Mt/a (HHS-
Monoverbrennung). Legt man den politisch gewollten KWK-Ausbau zugrunde, so erhöhen
sich die Werte um rund 60%. Es ergeben sich CO2-Transportlängen zwischen Bio-KWK-
CCS-Anlage und CO2-Speicherstätte von bis zu 420 km. Für rund 90% der negativen
CO2-Emissionen liegen die CO2-Transportdistanzen jedoch in einem Bereich von 220 km
bis 320 km. Vor allem die norddeutschen Standorte weisen kurze CO2-Transportdistanzen
und eine gute Hafenanbindung auf, so dass sich ein Start der Bio-KWK-CCS-Technologie
hier anbietet.

7.2 Hypothesenprüfung

Die in Kapitel 1.2 aufgestellte Hypothese lautet:

„Eine CO2-Sequestrierung bei der Bioenergienutzung zur Strom-
und Wärmeerzeugung ist prinzipiell technisch möglich, wirtschaft-
lich machbar und nachhaltig sinnvoll.“

Die Hypothese ist in dieser Arbeit in den drei Analysen der Technik, der Wirtschaft-
lichkeit und der Nachhaltigkeit auf ihre Richtigkeit hin überprüft worden. Es lässt sich
festhalten, dass für die derzeit in der Forschung befindlichen CCS-Varianten statt eines
fossilen Brennstoffs aus technischer Sicht auch biogene Brennstoffe eingesetzt werden
können (Holzpellets, Holzhackschnitzel oder Biomethan). Für die gemeinsame Strom-
und Wärmeproduktion eignen sich besonders die CCS-Varianten Pre-Combustion und
Oxyfuel. Bei der Variante Post-Combustion wird der thermische Wirkungsgrad zu sehr
reduziert. Die beiden favorisierten Varianten bieten auch unter wirtschaftlichen Gesichts-
punkten die besten Potenziale, da ihre CO2-Vermeidungskosten mit ca. 21Euro/t bei
HHS-Verbrennung auf einem marktkonformen Niveau liegen. Alle weiteren Varianten (Bio-
methan, Post-Combustion, ohne KWK, Holzpellets) ergeben CO2-Vermeidungskosten von
33Euro/t bis 123Euro/t, so dass diese erst bei deutlich höheren CO2-Zertifikatepreisen
wirtschaftlich interessant werden.

Nachhaltig sinnvoll kann Bio-KWK-CCS nur dann sein, wenn tatsächlich negative CO2-
Emissionen erzeugt werden. Eine Vielzahl der untersuchten Varianten führt zu negativen
CO2-Emissionen – bei der Mitverbrennung werden für HHS/Holzpellets ab einem Anteil
von 25% bis 40% und für Biomethan ab 40% bis 60% negative CO2-Emissionen erreicht.
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Die höchsten negativen CO2-Emissionen weisen jedoch die Varianten der Monoverbren-
nung auf Basis von HHS aus Waldrestholz und Holzpellets aus Sägewerksreststoffen auf,
da hierbei aufgrund relativ niedriger Wirkungsgrade vergleichsweise hohe, klimaneutrale
CO2-Emissionsmengen abgeschieden werden können. Holzpellets führen auch in Bezug
auf die eingesetzte Brennstoffmasse zu den höchsten negativen CO2-Emissionen. Darüber
hinaus hat die Nutzung von Reststoffen den großen Vorteil, dass keine Flächen benötigt
werden, so dass diese Variante vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit eine sehr sinnvolle
Nutzung darstellt.

7.3 Einordnung der Arbeit

Diese Arbeit ist in einem Zeitraum entstanden (2008 bis 2014), in dem das Interesse an
dem Thema Bio-CCS zur Erzeugung negativer CO2-Emissionen beständig gestiegen ist.
Auch wenn die Idee für Bio-CCS bereits seit mehr als einem Jahrzehnt in der Literatur
existiert, hat die Anzahl der Veröffentlichungen in den vergangenen Jahren erheblich
zugenommen (vgl. Kapitel 1.1). Das Interesse an Forschungsergebnissen, die neben der
Technik und der Wirtschaftlichkeit auch die Nachhaltigkeit von Bio-CCS untersuchen, ist
auf mehreren Konferenzen und im direkten Kontakt mit wissenschaftlichen Einrichtungen
deutlich hervorgetreten, unter anderem von Seiten der IEA. Trotz dieser Entwicklung wird
CCS häufig zunächst mit fossilen Energieträgern in Verbindung gebracht. Dies bestätigt
die inhaltliche Zusammenstellung der weltweit größten Konferenz zu CCS (GHGT-10 in
Amsterdam), auf der sich eine von 61 Teilveranstaltungen bzw. vier von insgesamt mehr
als 250 Vorträgen mit dem Thema Bio-CCS befasst haben [vgl. Hendriks et al., 2010,
S. 22 ff.].

Neuartig an dieser Arbeit ist, dass die Idee für Bio-CCS mit der Kraft-Wärme-Kopplung
kombiniert wird. Diese Kombination hat über den höheren Brennstoffausnutzungsgrad
hinaus den Vorteil, dass auch in einem zukünftigen Energiesystem mit hoher Einspeisung
auf Basis erneuerbarer Energiequellen gewährleistet werden kann, dass durch ausreichend
hohe Jahresvolllaststunden große Mengen an negativen CO2-Emissionen erzeugt werden.

Die Ausrichtung dieser Arbeit ist sehr breit, um in Form einer Systemanalyse möglichst
viele Aspekte berücksichtigen zu können. Es besteht in allen drei Richtungen der Arbeit
(Technik, Wirtschaftlichkeit, Nachhaltigkeit) ein erhebliches Potenzial für zukünftige For-
schungsaktivitäten. Besonders im Bereich der Technik konnten im Rahmen dieser Arbeit
technische Herausforderungen durch den Einsatz biogener Brennstoffe nur grundsätzlich
detektiert werden, da keine eigenen Messwerte ermittelt worden sind, sondern neuartige
Berechnungen auf Basis von in der Literatur bekannten Werten durchgeführt worden sind.
Hier sollten in CCS-Versuchs- oder Prototypenanlagen reale Versuche mit verschiedenen
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biogenen Brennstoffen durchgeführt werden, um weitere etwaige Vor- und Nachteile
herauszuarbeiten. Anhand von CCS-Demonstrationsanlagen, die Biomasse einsetzen,
sollten weitere Angaben für die Investitionsmehrkosten und die tatsächlichen Wirkungs-
gradverluste für biogene Brennstoffe ermittelt werden, um die Höhe der Strom- und
Wärmegestehungskosten sowie der CO2-Vermeidungskosten verlässlicher berechnen zu
können. Auch die in dieser Arbeit eher als theoretische Möglichkeit betrachtete Option der
CO2-Abscheidung bei der Biogasaufbereitung zu Biomethan sollte zukünftig dahingehend
näher untersucht werden, wie stark sich der Nachteil der geringen spezifischen Anlagegrö-
ße auf die CO2-Vermeidungskosten auswirkt. In Laude und Ricci [vgl. 2011, S. 2909] wird
zumindest für kleine Bioethanolanlagen ausgeführt, dass ab einer CO2-Abscheideleistung
von 0,1Mt/a bereits CO2-Vermeidungskosten in Höhe von ca. 50Euro/t erreicht werden
können. Im Bereich der Nachhaltigkeit ist ermittelt worden, dass CO2-Lagerstätten mit
einer geringen CO2-Leckagerate entscheidend für die CO2-Bilanz für Bio-CCS sind, so
dass hierauf ein Forschungsschwerpunkt gelegt werden sollte.
Grundsätzlich wird in dieser Arbeit die Machbarkeit für einen Einsatz von biogenen

Brennstoffen in CCS-Anlagen zur Erzeugung von negativen CO2-Emissionen nachgewie-
sen. Nur mit (bestimmten) biogenen Brennstoffen lassen sich negative CO2-Emissionen
erreichen, die für eine Verhinderung von abrupten Klimaveränderungen in diesem Jahr-
hundert notwendig sein können. Füllt man die vorhandenen CO2-Speicherstätten jedoch
mit CO2 aus fossilen Quellen, so beraubt man sich der Möglichkeit, später negative
CO2-Emissionen zu erzeugen. Um diese Nutzung zu vermeiden, sollte ein wirtschaftlicher
Anreiz für den Einsatz biogener Brennstoffe in den geplanten CCS-Anlagen geschaffen
werden, indem beispielsweise negative CO2-Emissionen in den Emissionshandel integriert
werden.
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A Anhang

A.1 Anhang - Grundlagen

Tabelle A.1: Verwendete Angaben für mittlere, minimale und maximale Gehalte an C,
H, O, N, S, Cl, K, Mg, Ca in biogenen Festbrennstoffen und in Braun- und
Steinkohle, eigene Darstellung mit Daten für Biomasse aus Hartmann et al.
[2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a]

Min. Mit. Max. Min. Mit. Max. Min. Mit. Max.
in % in % in %

Steinkohle 71,9 82,4 86,2 2,8 4,6 8,9 7,2 9,9 16,3
Braunkohle 67,3 69,2 70,3 5,0 5,4 5,9 19,3 22,5 26,0
Nadelholz 46,6 50,0 52,9 5,6 6,3 6,8 42,8
Laubholz 46,8 47,8 49,7 5,7 6,2 6,5 45,0
Getreidestroh 41,7 45,1 47,7 5,2 5,9 6,4 42,9
Getreideganzpflanzen 41,9 45,3 47,9 5,5 6,1 6,9 43,2
Getreidekörner 41,6 44,3 47,6 5,8 6,4 7,1 45,2
Miscanthus 45,2 47,5 49,1 5,4 6,2 6,6 41,7

Min. Mit. Max. Min. Mit. Max. Min. Mit. Max.
in % in % in %

Steinkohle 1,12 1,61 2,21 0,58 1,31 3,77 0,12 0,17 0,33
Braunkohle 0,68 0,87 1,00 0,63 1,96 3,86 0,00 0,03 0,13
Nadelholz 0,07 0,14 0,28 0,01 0,02 0,06 0,00 0,01 0,02
Laubholz 0,11 0,49 2,66 0,01 0,04 0,22 0,01 0,02 0,07
Getreidestroh 0,30 0,47 0,75 0,01 0,07 0,13 0,01 0,25 0,55
Getreideganzpflanzen 0,88 1,16 1,58 0,08 0,14 0,25 0,04 0,18 0,48
Getreidekörner 1,49 1,88 2,41 0,01 0,11 0,15 0,04 0,09 0,31
Miscanthus 0,39 0,73 1,31 0,05 0,15 0,33 0,05 0,22 0,50

Min. Mit. Max. Min. Mit. Max. Min. Mit. Max.
in % in % in %

Steinkohle
Braunkohle
Nadelholz 0,07 0,13 0,23 0,03 0,08 0,16 0,24 0,59 1,39
Laubholz 0,11 0,27 0,90 0,03 0,05 0,19 0,06 0,35 0,94
Getreidestroh 0,40 1,06 1,74 0,04 0,06 0,11 0,23 0,31 0,41
Getreideganzpflanzen 0,55 0,87 1,06 0,08 0,10 0,13 0,16 0,19 0,24
Getreidekörner 0,41 0,57 0,72 0,06 0,10 0,14 0,05 0,06 0,08
Miscanthus 0,45 0,72 1,08 0,03 0,06 0,09 0,09 0,16 0,26

CaMgK

Cl

C

SN

OH
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Tabelle A.2: Verwendete Angaben für mittlere, minimale und maximale Wassergehalte,
Aschegehalte, Heizwerte, flüchtige Bestandteile und Ascheschmelztempe-
raturen für biogene Festbrennstoffe sowie Braun- und Steinkohle, eigene
Darstellung mit Daten für Biomasse aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.],
für Kohle aus Fritsche [2010a] (Aschegehalt und Heizwert), Kaltschmitt et al.
[2009, S. 360 und S. 365] (flüchtige Bestandteile), Jannsen [2008, Anhang 8]
(Ascheschmelztemperaturen bei Steinkohle), Muhammadieh [2007, S. 117]
(Ascheschmelztemperaturen bei Braunkohle)

Min. Mit. Max. Min. Mit. Max. Min. Mit. Max. Min. Mit. Max.
in % in % in MJ/kg in %

Steinkohle 5,3 8,7 22,8 3,7 10,6 25,2 24,5 28,4 31,2 6,0 34,7 45,0
Braunkohle 50,0 53,4 56,0 3,9 8,4 12,1 20,3 21,8 24,7 45,0 52,1 63,0
Nadelholz 0,2 0,8 2,2 18,6 18,8 19,1 77,5 82,2 85,0
Laubholz 0,3 0,6 1,2 18,3 18,4 18,7 77,4 83,2 86,1
Getreidestroh 3,9 5,7 8,0 16,8 17,2 17,6 74,5 76,2 78,9
Getreideganzpflanzen 3,2 4,2 5,7 16,8 17,1 17,8 76,4 78,2 79,6
Getreidekörner 1,8 2,3 3,2 16,7 17,0 17,3 79,2 80,8 82,1
Miscanthus 2,3 3,9 5,6 17,3 17,7 18,0 75,8 77,6 79,9

Min. Mit. Max. Min. Mit. Max. Min. Mit. Max. Min. Mit. Max.
in °C in °C in °C in °C

Steinkohle 901 1265 1411 1441
Braunkohle 1182 1355 1441
Nadelholz 1030 1171 1340 1170 1389 1640 1210 1521 1700 1270 1530 1700
Laubholz 1140 1190 1240 1260 1265 1270 1310 1310 1310 1340 1420 1500
Getreidestroh 820 931 1161 830 960 1163 1046 1168 1368 1100 1214 1425
Getreideganzpflanzen 782 854 990 802 886 1020 942 1043 1215 976 1080 1272
Getreidekörner 644 705 813 666 736 848 734 797 942 796 851 1117
Miscanthus 740 861 970 638 973 1080 1000 1097 1224 1046 1170 1297

Flücht. BestandteileHeizwert (wf)AschegehaltWassergehalt

FließpunktHalbkugelpunktErweichungspunktSinterbeginn
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Tabelle A.3: Literaturauswertung zu CO2-Abscheidungskosten, Teil A, eigene Berechnung
mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick et al. [2007, S. 153 ff.],
Finkenrath [2011, S. 24 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012]
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A Anhang

Tabelle A.4: Literaturauswertung zu CO2-Abscheidungskosten, Teil B, eigene Berechnung
mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick et al. [2007, S. 153 ff.],
Finkenrath [2011, S. 24 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012]
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A Anhang

Tabelle A.5: Literaturauswertung zu CO2-Abscheidungskosten, Teil C, eigene Berechnung
mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick et al. [2007, S. 153 ff.],
Finkenrath [2011, S. 24 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012]

Q
ue

lle

zi
tie

rt
 in

B
ez

ug
sj

ah
r 

fü
r 

K
o

st
en

T
ec

hn
o

lo
gi

e
O

hn
e 

C
C

E
l. 

N
et

to
-L

ei
st

un
g

M
W

E
l. 

N
et

to
-W

irk
un

gs
gr

ad
%

In
ve

st
iti

o
n

U
S

$/
kW

In
ve

st
iti

o
n

E
ur

o
/k

W
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
U

S
$/

(k
W
·a

)
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
E

ur
o

/(
kW
·a

)
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
U

S
$/

M
W

h
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
E

ur
o

/M
W

h
M

it 
C

C
C

C
S

-T
ec

hn
o

lo
gi

e
E

l. 
N

et
to

-L
ei

st
un

g
M

W
E

l. 
N

et
to

-W
irk

un
gs

gr
ad

%
In

ve
st

iti
o

n
U

S
$/

kW
In

ve
st

iti
o

n
E

ur
o

/k
W

D
el

ta
 In

ve
st

iti
o

ns
ko

st
en

U
S

$/
kW

D
el

ta
 In

ve
st

iti
o

ns
ko

st
en

E
ur

o
/k

W
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
U

S
$/

(k
W
·a

)
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
E

ur
o

/(
kW
·a

)
D

el
ta

 B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

U
S

$/
(k

W
·a

)
D

el
ta

 B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

E
ur

o
/(

kW
·a

)
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
U

S
$/

M
W

h
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
E

ur
o

/M
W

h
D

el
ta

 S
tr

o
m

ge
st

eh
un

gs
ko

st
en

U
S

$/
M

W
h

D
el

ta
 S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
E

ur
o

/M
W

h
C

O
2-

R
üc

kh
al

tu
ng

sk
o

st
en

U
S

$/
t

C
O

2-
V

er
m

ei
du

ng
sk

o
st

en
U

S
$/

t

K
o

rr
ek

tu
rf

ak
to

r 
W

äh
ru

ng
K

o
rr

ek
tu

rf
ak

to
r 

Ja
hr

 U
S

$
K

o
rr

ek
tu

rf
ak

to
r 

Ja
hr

 E
ur

o
In

ve
st

iti
o

n 
o

hn
e 

C
C

E
ur

o
20

05
/k

W

In
ve

st
iti

o
n 

m
it 

C
C

E
ur

o
20

05
/k

W

D
el

ta
 In

ve
st

iti
o

n
E

ur
o

20
05

/k
W

B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

 o
hn

e 
C

C
E

ur
o

20
05

/(
kW
·a

)

B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

 m
it 

C
C

E
ur

o
20

05
/(

kW
·a

)

D
el

ta
 B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
E

ur
o

20
05

/(
kW
·a

)

k
S

G
,e

l o
hn

e 
C

C
E

ur
o

20
05

/M
W

h

k
S

G
,e

l m
it 

C
C

E
ur

o
20

05
/M

W
h

D
el

ta
 k

S
G

,e
l

E
ur

o
20

05
/M

W
h

C
O

2-
V

er
m

ei
du

ng
sk

o
st

en
E

ur
o

20
05

/t

W
ill

ia
m

s 
20

02
IE

A
 2

00
3

E
co

fy
s 

20
04

S
im

be
ck

, 
19

98

B
o

lla
nd

 
an

d 
S

ae
th

er
, 

19
92

S
to

rk
 

E
ng

in
ee

rin
g 

C
o

ns
ul

ta
nc

y,
 

19
99

C
hi

es
a 

et
 

C
o

ns
o

nn
i, 

19
99

R
ub

in
 

20
07

; 
C

he
n 

20
08

; 
V

er
st

ee
g 

20
11

 
(C

M
U

)

D
av

is
o

n 
20

06
; 

C
av

ez
za

li 
et

 a
l. 

20
09

 
(G

H
G

 IA
)

D
av

is
o

n 
20

06
; 

C
av

ez
za

li 
et

 a
l. 

20
09

 
(G

H
G

 IA
)

N
E

T
L 

20
08

 +
 

20
10

 
(N

E
T

L)

M
el

ie
n 

20
09

 
(C

C
P

)

M
el

ie
n 

20
09

 
(C

C
P

)

M
el

ie
n 

20
09

 
(C

C
P

)

M
el

ie
n 

20
09

 
(C

C
P

)

S
im

ps
o

n 
et

 a
l. 

20
09

 
(G

C
C

S
I)

M
in

M
ax

M
it

F
is

ch
ed

ic
k 

et
 a

l. 
20

07
, S

. 
15

3 
ff

.

F
is

ch
ed

ic
k 

et
 a

l. 
20

07
, S

. 
15

3 
ff

.

F
is

ch
ed

ic
k 

et
 a

l. 
20

07
, S

. 
15

3 
ff

.

D
av

id
 

20
00

, S
. 

49

D
av

id
 

20
00

, S
. 

49
D

av
id

 2
00

0,
 

S
. 4

9

D
av

id
 

20
00

, S
. 

49

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34

F
in

ke
nr

at
h 

20
11

, S
. 

34
20

00
20

00
20

00
19

96
19

90
19

95
19

95
20

05
*

20
05

*
20

05
*

20
07

*
20

08
*

20
08

*
20

08
*

20
08

*
20

09
*

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

N
G

C
C

38
5

50
0

40
0

72
1,

2
79

0
37

3,
2

50
7

77
6

77
6

55
5

39
5

39
5

39
5

39
5

56
0

53
5

53
,6

59
,0

58
,0

60
,0

52
,2

56
,2

53
,3

55
,2

55
,6

55
,6

55
,2

58
,0

58
,0

58
,0

58
,0

55
,9

56
48

5
75

4
41

4
53

1
67

1
49

9
49

9
71

8
12

45
12

45
12

45
12

45
95

7
59

0
42

4
48

0
19

,7
17

,7
14

,5
14

,5
23

,3
14

,8
37

,3
30

,7
39

,1
29

,4
33

,0
64

,0
76

,0
76

,0
64

,0
86

,0
86

,0
86

,0
86

,0
67

,0
49

,7
43

,5
47

,1

M
E

A
M

E
A

M
E

A
M

E
A

31
0

44
0

35
3,

7
61

5,
3

66
3

33
6,

6
43

2
66

2
69

2
47

4
32

2
36

7
36

0
36

1
48

2
46

1
43

,3
51

,0
52

,0
53

,0
44

,5
47

,2
48

,1
47

,1
47

,4
49

,6
47

,1
47

,3
49

,3
49

,7
49

,7
48

,1
48

11
35

13
17

78
6

80
7

10
91

86
9

88
7

14
97

23
58

17
41

17
86

17
67

18
70

11
25

85
0

89
0

65
0

56
3

37
2

27
6

42
0

37
0

38
8

77
9

11
13

49
6

54
1

52
2

91
3

53
5

42
6

41
0

45
,3

34
,2

29
,6

23
,7

52
,8

35
,0

51
,7

25
,6

16
,4

15
,1

9,
2

51
,7

57
,7

43
,6

42
,9

84
,0

98
,0

95
,0

92
,0

12
6,

0
11

0,
0

11
0,

0
11

0,
0

96
,0

71
,2

57
,7

64
,3

21
,0

18
,6

14
,2

9,
9

20
,0

22
,0

19
,0

28
,0

40
,0

24
,0

24
,0

24
,0

29
,0

21
,5

14
,2

17
,2

77
53

46
29

62
69

60
87

12
8

75
76

75
90

0,
78

76
0,

78
53

0,
76

45
0,

76
45

0,
80

38
0,

80
38

0,
80

38
0,

72
97

0,
67

99
0,

67
99

0,
67

99
0,

67
99

0,
71

70
0,

81
1

0,
73

8
0,

79
3

0,
79

3
1,

00
0

1,
00

0
1,

00
0

1,
09

7
1,

20
4

1,
20

4
1,

20
4

1,
20

4
1,

09
8

0,
90

4
0,

90
4

0,
90

4
65

3
46

9
53

1
47

1
80

2
39

9
51

2
53

9
40

1
40

1
47

8
70

3
70

3
70

3
70

3
62

5
39

9
80

2
59

0

12
44

94
0

98
5

11
02

14
01

75
8

77
8

87
7

69
9

71
3

99
6

13
32

98
3

10
09

99
8

12
21

69
9

14
11

10
39

59
2

47
1

45
4

63
1

59
9

35
9

26
6

33
8

29
7

31
2

51
8

62
9

28
0

30
6

29
5

59
6

26
6

70
6

44
9

26
16

41
19

19
14

14
14

41
21

58
39

57
44

36
29

23
23

58
41

33
22

16
25

17
15

9
9

33
20

55
,0

48
,1

52
,1

29
,8

41
,6

28
,3

31
,8

41
,1

48
,8

48
,8

41
,1

55
,3

55
,3

55
,3

55
,3

43
,0

27
,0

56
,4

44
,5

78
,8

63
,8

71
,1

50
,2

61
,4

42
,0

41
,4

54
,0

63
,0

61
,0

59
,1

81
,0

70
,7

70
,7

70
,7

61
,7

37
,2

81
,0

62
,1

23
,8

15
,7

19
,0

20
,4

19
,8

13
,7

9,
5

12
,9

14
,1

12
,2

18
,0

25
,7

15
,4

15
,4

15
,4

18
,6

9,
5

30
,4

17
,6

75
56

44
28

40
44

39
56

82
48

49
48

58
28

95
55

* 
A

ng
ab

en
 f

ür
 S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
 u

nd
 C

O
2-

V
er

m
ei

du
ng

sk
o

st
en

 b
ez

ie
he

n 
si

ch
 a

uf
 d

as
 J

ah
r 

20
10

. 

373



A Anhang

Tabelle A.6: Literaturauswertung zu CO2-Abscheidungskosten, Teil D, eigene Berechnung
mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick et al. [2007, S. 153 ff.],
Finkenrath [2011, S. 24 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012]
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A Anhang

Tabelle A.7: Literaturauswertung zu CO2-Abscheidungskosten, Teil E, eigene Berechnung
mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick et al. [2007, S. 153 ff.],
Finkenrath [2011, S. 24 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012]

Q
ue

lle

zi
tie

rt
 in

B
ez

ug
sj

ah
r 

fü
r 

K
o

st
en

T
ec

hn
o

lo
gi

e
O

hn
e 

C
C

E
l. 

N
et

to
-L

ei
st

un
g

M
W

E
l. 

N
et

to
-W

irk
un

gs
gr

ad
%

In
ve

st
iti

o
n

U
S

$/
kW

In
ve

st
iti

o
n

E
ur

o
/k

W
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
U

S
$/

(k
W
·a

)
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
E

ur
o

/(
kW
·a

)
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
U

S
$/

M
W

h
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
E

ur
o

/M
W

h
M

it 
C

C
C

C
S

-T
ec

hn
o

lo
gi

e
E

l. 
N

et
to

-L
ei

st
un

g
M

W
E

l. 
N

et
to

-W
irk

un
gs

gr
ad

%
In

ve
st

iti
o

n
U

S
$/

kW
In

ve
st

iti
o

n
E

ur
o

/k
W

D
el

ta
 In

ve
st

iti
o

ns
ko

st
en

U
S

$/
kW

D
el

ta
 In

ve
st

iti
o

ns
ko

st
en

E
ur

o
/k

W
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
U

S
$/

(k
W
·a

)
B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
E

ur
o

/(
kW
·a

)
D

el
ta

 B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

U
S

$/
(k

W
·a

)
D

el
ta

 B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

E
ur

o
/(

kW
·a

)
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
U

S
$/

M
W

h
S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
E

ur
o

/M
W

h
D

el
ta

 S
tr

o
m

ge
st

eh
un

gs
ko

st
en

U
S

$/
M

W
h

D
el

ta
 S

tr
o

m
ge

st
eh

un
gs

ko
st

en
E

ur
o

/M
W

h
C

O
2-

R
üc

kh
al

tu
ng

sk
o

st
en

U
S

$/
t

C
O

2-
V

er
m

ei
du

ng
sk

o
st

en
U

S
$/

t

K
o

rr
ek

tu
rf

ak
to

r 
W

äh
ru

ng
K

o
rr

ek
tu

rf
ak

to
r 

Ja
hr

 U
S

$
K

o
rr

ek
tu

rf
ak

to
r 

Ja
hr

 E
ur

o
In

ve
st

iti
o

n 
o

hn
e 

C
C

E
ur

o
20

05
/k

W

In
ve

st
iti

o
n 

m
it 

C
C

E
ur

o
20

05
/k

W

D
el

ta
 In

ve
st

iti
o

n
E

ur
o

20
05

/k
W

B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

 o
hn

e 
C

C
E

ur
o

20
05

/(
kW
·a

)

B
et

rie
b,

 W
ar

tu
ng

 m
it 

C
C

E
ur

o
20

05
/(

kW
·a

)

D
el

ta
 B

et
rie

b,
 W

ar
tu

ng
E

ur
o

20
05

/(
kW
·a

)

k
S

G
,e

l o
hn

e 
C

C
E

ur
o

20
05

/M
W

h

k
S

G
,e

l m
it 

C
C

E
ur

o
20

05
/M

W
h

D
el

ta
 k

S
G

,e
l

E
ur

o
20

05
/M

W
h

C
O

2-
V

er
m

ei
du

ng
sk

o
st

en
E

ur
o

20
05

/t

N
E

T
L 

20
02

N
E

T
L 

20
02

N
E

T
L 

20
02

P
ar

so
ns

 
20

02
b

S
im

be
ck

 
20

02
N

sa
ka

 e
t 

al
. 2

00
3

IE
A

 G
H

G
 

20
03

IE
A

 G
H

G
 

20
03

IE
A

 G
H

G
 

20
03

R
ub

in
 e

t 
al

. 2
00

5
R

ub
in

 e
t 

al
. 2

00
5

W
ill

ia
m

s 
20

02
IE

A
 2

00
3

E
co

fy
s 

20
04

D
o

ct
o

r 
et

 
al

., 
19

97
C

hi
es

a 
et

 
al

., 
19

98
S

im
be

ck
, 

19
98

H
en

dr
ik

s,
 

19
94

C
o

nd
o

re
ll

i e
t a

l.,
 

19
91

S
to

rk
 

E
ng

in
ee

rin
g 

C
o

ns
ul

ta
nc

y,
 

19
99

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

IP
C

C
 

20
05

, S
. 

15
6

F
is

ch
ed

ic
k 

et
 a

l. 
20

07
, S

. 
15

3 
ff

.

F
is

ch
ed

ic
k 

et
 a

l. 
20

07
, S

. 
15

3 
ff

.

F
is

ch
ed

ic
k 

et
 a

l. 
20

07
, S

. 
15

3 
ff

.

D
av

id
 

20
00

, S
. 

42

D
av

id
 

20
00

, S
. 

42

D
av

id
 

20
00

, S
. 

42

D
av

id
 

20
00

, S
. 

42

D
av

id
 

20
00

, S
. 

42
D

av
id

 2
00

0,
 

S
. 4

2
20

02
20

02
20

02
20

00
20

00
20

03
20

02
20

02
20

02
20

01
20

01
20

00
20

00
20

00
19

95
19

96
19

96
19

92
19

90
19

97
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C
IG

C
C

IG
C

C

41
3

40
1

57
1

42
5

52
1

82
7

82
7

77
6

52
7

52
7

42
5

50
0

41
3,

5
40

4,
1

40
0

60
0

43
1,

6
40

8
47

,4
46

,7
39

,1
44

,8
44

,6
38

,0
38

,0
43

,1
39

,1
39

,1
43

,1
46

,0
47

,0
38

,2
43

,7
47

,3
43

,6
36

,8
46

,3
13

70
13

74
11

69
12

51
14

86
15

65
11

87
11

87
13

71
13

11
13

11
13

32
15

36
13

00
12

65
16

00
14

71
15

57
13

35
16

85
61

,1
38

,1
51

,9
42

,7
68

,3
63

,1
59

,3
37

,1
57

,5
40

,6
40

,9
43

,4
47

,7
43

,0
53

,0
45

,0
45

,0
48

,0
48

,3
61

,0
50

,8
50

,6
46

,5
45

,0
58

,5
52

,3
52

,1
44

,8
51

,8

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l, 

N
S

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

S
el

ex
o

l
S

el
ex

o
l

35
1

35
9

45
7

40
4

45
5

73
0

74
2

67
6

49
2

49
2

36
5

38
5

37
7,

5
34

5,
6

31
4,

4
50

0
34

7,
4

38
2

40
,1

40
,1

31
,3

38
,5

39
,0

31
,5

31
,5

32
,0

34
,5

33
,8

33
,8

37
,0

40
,0

42
,2

34
,8

37
,3

37
,2

36
,3

29
,6

38
,2

22
70

18
97

15
49

18
44

20
67

21
79

14
95

14
14

18
60

17
48

17
48

16
87

19
13

17
67

17
99

21
52

22
04

20
22

17
33

23
75

90
0

52
3

38
0

59
3

58
1

61
4

30
8

22
7

48
9

43
7

43
7

35
5

37
7

46
7

53
4

55
2

73
3

46
5

39
8

69
0

73
,6

47
,3

47
,3

61
,8

12
3,

5
97

,9
72

,0
55

,0
87

,5
12

,5
9,

2
-4

,6
19

,1
55

,2
34

,8

62
,9

54
,4

59
,9

65
,8

57
,7

71
,5

56
,0

54
,0

63
,0

62
,6

79
,0

61
,8

62
,2

62
,5

62
,1

82
,3

76
,3

65
,6

55
,7

69
,5

22
,3

13
,5

16
,5

18
,1

14
,7

18
,5

11
,0

9,
0

15
,0

14
,3

18
,2

13
,5

10
,9

17
,7

32
19

18
30

21
13

11
19

17
21

37
23

23
28

22
23

16
13

24
20

25
18

18
27

24
31

42

1,
05

75
1,

05
75

1,
05

75
1,

08
27

1,
08

27
0,

88
40

1,
05

75
1,

05
75

1,
05

75
1,

11
66

1,
11

66
0,

76
45

0,
78

76
0,

78
76

0,
77

04
0,

78
53

0,
88

18
0,

83
3

0,
83

3
0,

83
3

0,
84

3
0,

84
3

0,
87

8
0,

83
3

0,
83

3
0,

83
3

0,
85

3
0,

85
3

0,
79

3
0,

81
1

0,
81

1
0,

74
4

0,
73

8
0,

81
1

0,
90

4
0,

90
4

0,
90

4
17

39
17

44
14

84
16

07
19

09
15

76
15

07
15

07
17

40
17

16
17

16
17

22
14

77
18

64
12

84
14

92
12

62
13

10
17

03
15

99

28
82

24
08

19
66

23
68

26
55

21
94

18
98

17
95

23
61

22
88

22
88

22
37

19
17

26
27

16
26

18
58

17
16

18
63

22
90

23
96

11
43

66
4

48
2

76
2

74
6

61
8

39
1

28
8

62
1

57
2

57
2

51
4

44
0

76
3

34
2

36
6

45
4

55
3

58
7

79
7

66
41

64
59

37
50

44
73

69

80
61

97
71

46
46

64
13

1
10

6

14
20

33
12

9
-4

20
59

38

51
,5

51
,9

55
,1

61
,3

55
,2

53
,4

57
,1

57
,1

60
,9

63
,2

79
,9

57
,6

49
,6

57
,3

49
,0

49
,1

45
,2

46
,6

62
,2

56
,9

79
,9

69
,1

76
,0

84
,5

74
,1

72
,0

71
,1

68
,6

80
,0

81
,9

10
3,

4
72

,6
61

,6
76

,9
59

,6
60

,4
60

,7
64

,3
87

,6
83

,0

28
,3

17
,1

20
,9

23
,2

18
,9

18
,6

14
,0

11
,4

19
,0

18
,7

23
,6

14
,9

12
,1

19
,6

10
,6

11
,3

15
,5

17
,7

25
,3

26
,1

47
29

29
36

28
23

20
17

30
26

33
17

17
26

25
33

46

375



A Anhang

Tabelle A.8: Literaturauswertung zu CO2-Abscheidungskosten, Teil F, eigene Berechnung
mit Daten aus Metz et al. [2005, S. 151 ff.], Fischedick et al. [2007, S. 153 ff.],
Finkenrath [2011, S. 24 ff.], Parsons et al. [2002, S. 3], David [2000, S. 42 ff.],
UNECE [2012]
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A Anhang

Tabelle A.9: CO2-Kompressionskosten für unterschiedliche Jahresbetriebsstunden in Ab-
hängigkeit vom CO2-Massenstrom, eigene Berechnung mit Daten aus Hen-
driks et al. [2004, S. 9 f.]

Eingangsdruck bar 1
Ausgangsdruck bar 120
Abschreibedauer a 15
Zinssatz % 10%
Stromkosten Euro/MWh 40
Betrieb & Wartung % 5%
Preisindex 2004 95,8

CO2-Massenstrom kg/s 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
Investitionskosten Mio. Euro 13,42 17,69 20,80 23,32 25,49 27,41 29,15 30,75 32,23 33,61
Betrieb und Wartung Mio. Euro/a 0,67 0,88 1,04 1,17 1,27 1,37 1,46 1,54 1,61 1,68
Kapitaldienst Mio. Euro/a 1,57 2,06 2,43 2,72 2,97 3,20 3,40 3,59 3,76 3,92
Stromverbrauch MW 4,21 8,41 12,62 16,82 21,03 25,23 29,44 33,65 37,85 42,06

CO2-Massenrate Mt/a 0,3 0,6 0,9 1,2 1,5 1,8 2,1 2,4 2,8 3,1
Stromkosten Mio. Euro/a 1,43 2,86 4,29 5,72 7,15 8,58 10,01 11,44 12,87 14,30
Betrieb und Wartung Mio. Euro/a 0,67 0,88 1,04 1,17 1,27 1,37 1,46 1,54 1,61 1,68
Kapitaldienst Mio. Euro/a 1,57 2,06 2,43 2,72 2,97 3,20 3,40 3,59 3,76 3,92
Gesamtkosten Mio. Euro/a 3,67 5,81 7,76 9,61 11,40 13,15 14,87 16,56 18,24 19,90
Spez. Kosten Euro2005/t 12,51 9,91 8,82 8,19 7,78 7,48 7,25 7,06 6,91 6,79

CO2-Massenrate Mt/a 0,3 0,5 0,8 1,1 1,4 1,6 1,9 2,2 2,4 2,7
Stromkosten Mio. Euro/a 1,26 2,52 3,79 5,05 6,31 7,57 8,83 10,09 11,36 12,62
Betrieb und Wartung Mio. Euro/a 0,67 0,88 1,04 1,17 1,27 1,37 1,46 1,54 1,61 1,68
Kapitaldienst Mio. Euro/a 1,57 2,06 2,43 2,72 2,97 3,20 3,40 3,59 3,76 3,92
Gesamtkosten Mio. Euro/a 3,50 5,47 7,25 8,93 10,56 12,14 13,69 15,22 16,73 18,22
Spez. Kosten Euro2005/t 13,53 10,58 9,34 8,64 8,16 7,82 7,56 7,35 7,19 7,04

CO2-Massenrate Mt/a 0,2 0,5 0,7 0,9 1,2 1,4 1,6 1,9 2,1 2,3
Stromkosten Mio. Euro/a 1,09 2,19 3,28 4,37 5,47 6,56 7,65 8,75 9,84 10,94
Betrieb und Wartung Mio. Euro/a 0,67 0,88 1,04 1,17 1,27 1,37 1,46 1,54 1,61 1,68
Kapitaldienst Mio. Euro/a 1,57 2,06 2,43 2,72 2,97 3,20 3,40 3,59 3,76 3,92
Gesamtkosten Mio. Euro/a 3,33 5,14 6,75 8,26 9,72 11,13 12,51 13,87 15,21 16,54
Spez. Kosten Euro2005/t 14,86 11,46 10,03 9,21 8,67 8,28 7,97 7,74 7,54 7,38

CO2-Massenrate Mt/a 0,2 0,4 0,5 0,7 0,9 1,1 1,3 1,4 1,6 1,8
Stromkosten Mio. Euro/a 0,84 1,68 2,52 3,36 4,21 5,05 5,89 6,73 7,57 8,41
Betrieb und Wartung Mio. Euro/a 0,67 0,88 1,04 1,17 1,27 1,37 1,46 1,54 1,61 1,68
Kapitaldienst Mio. Euro/a 1,57 2,06 2,43 2,72 2,97 3,20 3,40 3,59 3,76 3,92
Gesamtkosten Mio. Euro/a 3,08 4,63 5,99 7,25 8,45 9,62 10,75 11,85 12,94 14,01
Spez. Kosten Euro2005/t 17,85 13,43 11,58 10,51 9,81 9,29 8,90 8,59 8,34 8,13

CO2-Massenrate Mt/a 0,1 0,3 0,4 0,5 0,6 0,8 0,9 1,0 1,1 1,3
Stromkosten Mio. Euro/a 0,59 1,18 1,77 2,36 2,94 3,53 4,12 4,71 5,30 5,89
Betrieb und Wartung Mio. Euro/a 0,67 0,88 1,04 1,17 1,27 1,37 1,46 1,54 1,61 1,68
Kapitaldienst Mio. Euro/a 1,57 2,06 2,43 2,72 2,97 3,20 3,40 3,59 3,76 3,92
Gesamtkosten Mio. Euro/a 2,83 4,13 5,23 6,24 7,19 8,10 8,98 9,83 10,67 11,49
Spez. Kosten Euro2005/t 23,41 17,09 14,45 12,93 11,92 11,19 10,63 10,18 9,82 9,52

8500 Betriebsstunden p.a.

7500 Betriebsstunden p.a.

6500 Betriebsstunden p.a.

5000 Betriebsstunden p.a.

3500 Betriebsstunden p.a.
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A Anhang

A.2 Anhang - Technische Analyse

Tabelle A.10: Spezifischer Sauerstoffbedarf für die vollständige Oxidation und spezifische
CO2-Emissionen für Kohle und Holz, eigene Berechnung mit Daten für
Holz aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche [2010a]
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A Anhang

Tabelle A.11: Massenspezifische Rauchgasbestandteile für Kohle und Holz, eigene Berech-
nung mit Daten für Holz aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle
aus Fritsche [2010a]
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A Anhang

Tabelle A.12: Heizwertspezifische Rauchgasbestandteile für Kohle und Holz, eigene Be-
rechnung mit Daten für Holz aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für
Kohle aus Fritsche [2010a]
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A Anhang

Tabelle A.13: CO2-Anteil in den Rauchgasen und spezifischer Energieaufwand für die
CCS-Varianten Post-Combustion und Oxyfuel, eigene Berechnung mit
Daten für Holz aus Hartmann et al. [2000b, S. 148 f.], für Kohle aus Fritsche
[2010a]
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A Anhang

Tabelle A.14: Mindestsauerstoffbedarf, Rauchgaszusammensetzung, CO2-Konzentration
in den Rauchgasen und spezifischer Energieaufwand zur MEA-Abscheidung
bei der Verbrennung von Biogas und Biomethan, eigene Berechnung mit
Daten aus Tabelle 2.1
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Tabelle A.15: Elektrischer Wirkungsgradverlust von Steinkohle/Erdgas und Holz/Biogas
bei den CCS-Varianten Post-Combustion, Oxyfuel und Pre-Combustion, ei-
gene Berechnung mit Daten aus Radgen et al. [2006, S. 143 ff.], Tabelle A.10
und Tabelle A.13
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Tabelle A.16: Berechnung zur Kombination Post-Combustion mit Kondensationsbetrieb
sowie KWK-Betrieb im Sommer und Winter, Teil A, eigene Berechnung
mit Daten aus Holmgren [2010], Tuschy [2010]

Kond KWK Sommer KWK Winter Kond KWK Sommer KWK Winter
ohne CC ohne CC ohne CC mit CC mit CC mit CC

Dampfkreislauf
η el % 46,7% 43,1% 38,8% 40,6% 38,8% 36,6%

η th % 56,9% 61,1% 29,1% 31,3%
Kühlturm % 53,3% 27,3%
MEA Prozess % 32,1% 32,1% 32,1%
ω  = η el + η th % 46,7% 100,0% 100,0% 40,6% 67,9% 67,9%

Gesamtwirkungsgrade
Verlust Feuerung 2,0% 2,0% 2,0% 2,0% 2,0% 2,0%
Verlust Dampferzeuger 7,0% 7,0% 7,0% 7,0% 7,0% 7,0%
Verlust Generator 1,5% 1,5% 1,5% 1,5% 1,5% 1,5%
Elektr. Bruttowirkungsgrad 41,8% 38,6% 34,8% 33,8% 32,1% 30,2%
Therm. Bruttowirkungsgrad 50,9% 54,7% 26,1% 28,0%
Kühlturm 47,7% 24,4%
MEA (th - Dampfprozess) 28,8% 28,8% 28,8%
MEA (el - Pumpen etc.) 2,6% 2,6% 2,6%
Brennstoffausnutzungsgrad 41,8% 89,5% 89,5% 33,8% 58,2% 58,2%

Leistungsdaten
FWL kW 134.704 134.702 134.698 134.749 134.745 134.741
Verluste Feuerung, Dampferzeuger, GeneratorkW 14.144 14.144 14.143 14.149 14.148 14.148
P el kW 56.353 51.935 46.834 45.578 43.313 40.697
Q̇ kW 68.621 73.719 35.133 37.734
Kühlturm kW 64.204 32.877
MEA Prozess kW 42.210 42.209 42.207

Frischdampf (1)
ṁ t/h 150,00 150,00 150,00 150,00 150,00 150,00
ṁ kg/s 41,67 41,67 41,67 41,67 41,67 41,67
p bar 150,00 150,00 150,00 150,00 150,00 150,00
t °C 550,00 550,00 550,00 550,00 550,00 550,00
h kJ/kg 3.450 3.450 3.450 3.450 3.450 3.450
s kJ/(kg·K) 6,52 6,52 6,52 6,52 6,52 6,52

HD Turbine
η % 92,0% 92,0% 92,0% 92,0% 92,0% 92,0%
ṁ kg/s 41,67 41,67 41,67 41,67 41,67 41,67
P kW 17.883 17.883 17.883 17.883 17.883 17.883

KZÜ (2)
p bar 30,00 30,00 30,00 30,00 30,00 30,00
t °C 310,71 310,71 310,71 310,71 310,71 310,71
h kJ/kg 3.021 3.021 3.021 3.021 3.021 3.021
s kJ/(kg·K) 6,59 6,59 6,59 6,59 6,59 6,59
hs kJ/kg 2.984 2.984 2.984 2.984 2.984 2.984

ZÜ
dp/p % 10,0% 10,0% 10,0% 10,0% 10,0% 10,0%
ṁ kg/s 33,52 33,51 33,51 33,59 33,58 33,58
Q̇ kW 18.472 18.470 18.467 18.510 18.508 18.503

HZÜ (3)
p bar 27,00 27,00 27,00 27,00 27,00 27,00
t °C 550,00 550,00 550,00 550,00 550,00 550,00
h kJ/kg 3.572 3.572 3.572 3.572 3.572 3.572
s kJ/(kg·K) 7,43 7,43 7,43 7,43 7,43 7,43
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Tabelle A.17: Berechnung zur Kombination Post-Combustion mit Kondensationsbetrieb
sowie KWK-Betrieb im Sommer und Winter, Teil B, eigene Berechnung
mit Daten aus Holmgren [2010], Tuschy [2010]

Kond KWK Sommer KWK Winter Kond KWK Sommer KWK Winter
ohne CC ohne CC ohne CC mit CC mit CC mit CC

Entnahme nach HD Turbine (KZÜ) (2a)
p bar 30,00 30,00 30,00 30,00 30,00 30,00
t °C 310,71 310,71 310,71 310,71 310,71 310,71
h kJ/kg 3.021 3.021 3.021 3.021 3.021 3.021
s kJ/(kg·K) 6,59 6,59 6,59 6,59 6,59 6,59
hs kJ/kg 2.984 2.984 2.984 2.984 2.984 2.984
ṁ kg/s 8,15 8,15 8,16 8,08 8,08 8,09
ts °C 233,86 233,86 233,86 233,86 233,86 233,86

MD Turbine
η % 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0%
ṁ kg/s 33,52 33,51 33,51 33,59 33,58 33,58
P kW 24.135 24.133 24.128 24.186 24.182 24.176

Entnahme nach MD Turbine (4 + 4a + 4b)
p bar 2,00 2,00 2,00 2,00 2,00 2,00
t °C 190,85 190,85 190,85 190,85 190,85 190,85
h kJ/kg 2.852 2.852 2.852 2.852 2.852 2.852
s kJ/(kg·K) 7,47 7,47 7,47 7,47 7,47 7,47
hs kJ/kg 2.834 2.834 2.834 2.834 2.834 2.834
ṁ 4a kg/s 4,30 3,02 0,90 2,20 1,55 0,46
ṁ 4b kg/s 16,42 16,42 16,42
ts °C 120,21 120,21 120,21 120,21 120,21 120,21

ND Turbine
η % 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0%
ṁ kg/s 29,22 30,49 32,61 14,96 15,61 16,69
P kW 15.113 10.700 5.635 7.739 5.478 2.884

Abdampf (5)
p bar 0,05 0,20 0,72 0,05 0,20 0,72
t °C 32,88 60,00 100,00 32,88 60,00 100,00
h kJ/kg 2.335 2.501 2.680 2.335 2.501 2.680
s kJ/(kg·K) 7,66 7,59 7,52 7,66 7,59 7,52
x % 90,7% 95,4% 100,0% 90,7% 95,4% 100,0%
hs kJ/kg 2.278 2.462 2.660 2.278 2.462 2.660
ṁ kg/s 29,22 30,49 32,61 14,96 15,61 16,69

Kühlturm
ṁ kg/s 29,22 14,96
Q̇ kW 64.204 32.877

Heizkondensator
ṁ kg/s 30,49 32,61 15,61 16,69
Q̇ kW 68.621 73.719 35.133 37.734

Kondensat (6)
p bar 0,05 0,20 0,72 0,05 0,20 0,72
t °C 32,90 60,00 90,67 32,90 60,00 90,67
h kJ/kg 138 251 419 138 251 419
s kJ/(kg·K) 0,48 0,83 1,31 0,48 0,83 1,31

Speisewasserpumpe
η % 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0%
ṁ kg/s 29,22 30,49 32,61 14,96 15,61 16,69
P kW 544 572 644 279 293 330
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Tabelle A.18: Berechnung zur Kombination Post-Combustion mit Kondensationsbetrieb
sowie KWK-Betrieb im Sommer und Winter, Teil C, eigene Berechnung
mit Daten aus Holmgren [2010], Tuschy [2010]

Kond KWK Sommer KWK Winter Kond KWK Sommer KWK Winter
ohne CC ohne CC ohne CC mit CC mit CC mit CC

Speisewasser vor MD Vorwärmung (7)
p bar 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67
t °C 33,75 61,15 101,73 33,75 61,15 101,73
h kJ/kg 156 270 439 156 270 439
s kJ/(kg·K) 0,48 0,84 1,31 0,48 0,84 1,31
hs kJ/kg 155 268 437 155 268 437
m kg/s 29,22 30,49 32,61 14,96 15,61 16,69

MD Vorwärmung
dT K 3 3 3 3 3 3
ṁ kg/s 29,22 30,49 32,61 14,96 15,61 16,69
Q̇ kW 10.148 7.129 2.115 5.197 3.650 1.083

Speisewasser nach MD Vorwärmung (8)
p bar 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67
t °C 117,21 117,21 117,21 117,21 117,21 117,21
h kJ/kg 504 504 504 504 504 504
s kJ/(kg·K) 1,48 1,48 1,48 1,48 1,48 1,48

Rückfluss MD Vorwärmer ohne Druck (9 + 9a + 9b)
p bar 1,82 1,82 1,82 1,82 1,82 1,82
t °C 117,21 117,21 117,21 117,21 117,21 117,21
h kJ/kg 492 492 492 492 492 492
s kJ/(kg·K) 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50
x % 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%

Pumpe MD Vorwärmer
η % 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0%
ṁ kg/s 4,30 3,02 0,90 18,63 17,97 16,88
P kW 83 58 17 360 348 327

Rückfluss MD Vorwärmer mit Druck (10)
p bar 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67
t °C 119,01 119,01 119,01 119,01 119,01 119,01
h kJ/kg 511 511 511 511 511 511
s kJ/(kg·K) 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50
hs kJ/kg 509 509 509 509 509 509

Speisewasser inkl. Rückfluss MD Vorwärmer (11)
p bar 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67
t °C 117,41 117,35 117,25 118,66 118,57 118,43
h kJ/kg 505 504 504 510 509 509
s kJ/(kg·K) 1,49 1,48 1,48 1,50 1,50 1,50
ṁ kg/s 33,5 33,5 33,5 33,6 33,6 33,6

HD Vorwärmung
dT K 3 3 3 3 3 3
ṁ kg/s 33,52 33,51 33,51 33,59 33,58 33,58
Q̇ kW 16.517 16.525 16.536 16.375 16.385 16.401

Speisewasser nach HD Vorwärmung (12)
p bar 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67
t °C 230,86 230,86 230,86 230,86 230,86 230,86
h kJ/kg 997 997 997 997 997 997
s kJ/(kg·K) 2,59 2,59 2,59 2,59 2,59 2,59

Rückfluss HD Vorwärmer ohne Druck (13)
p bar 28,41 28,41 28,41 28,41 28,41 28,41
t °C 230,86 230,86 230,86 230,86 230,86 230,86
h kJ/kg 994 994 994 994 994 994
s kJ/(kg·K) 2,62 2,62 2,62 2,62 2,62 2,62
x % 0,00% 0,00% 0,00% 0,00% 0,00% 0,00%
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Tabelle A.19: Berechnung zur Kombination Post-Combustion mit Kondensationsbetrieb
sowie KWK-Betrieb im Sommer und Winter, Teil D, eigene Berechnung
mit Daten aus Holmgren [2010], Tuschy [2010]

Kond KWK Sommer KWK Winter Kond KWK Sommer KWK Winter
ohne CC ohne CC ohne CC mit CC mit CC mit CC

Pumpe HD Vorwärmer
η % 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0% 90,0%
ṁ kg/s 8,15 8,15 8,16 8,08 8,08 8,09
P kW 150 150 150 149 149 149

Rückfluss HD Vorwärmer mit Druck (14)
p bar 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67
t °C 234,19 234,19 234,19 234,19 234,19 234,19
h kJ/kg 1.013 1.013 1.013 1.013 1.013 1.013
s kJ/(kg·K) 2,62 2,62 2,62 2,62 2,62 2,62
hs kJ/kg 1.011 1.011 1.011 1.011 1.011 1.011

Speisewasser inkl. Rückfluss HD Vorwärmer (15)
p bar 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67 166,67
t °C 231,51 231,51 231,51 231,50 231,50 231,50
h kJ/kg 1.000 1.000 1.000 1.000 1.000 1.000
s kJ/(kg·K) 2,60 2,60 2,60 2,60 2,60 2,60
ṁ kg/s 41,67 41,67 41,67 41,67 41,67 41,67

MD Vorwärmer (4a zu 9a bzw. 4b zu 9b)
p bar 2,00 2,00 2,00 2,00 2,00 2,00
t °C 120,21 120,21 120,21 120,21 120,21 120,21
h' kJ/kg 505 505 505 505 505 505
h'' kJ/kg 2.706 2.706 2.706 2.706 2.706 2.706
s' kJ/(kg·K) 1,53 1,53 1,53 1,53 1,53 1,53
s'' kJ/(kg·K) 7,13 7,13 7,13 7,13 7,13 7,13

HD Vorwärmer (2a zu 13)
p bar 30,00 30,00 30,00 30,00 30,00 30,00
t °C 233,86 233,86 233,86 233,86 233,86 233,86
h' kJ/kg 1.008 1.008 1.008 1.008 1.008 1.008
h'' kJ/kg 2.803 2.803 2.803 2.803 2.803 2.803
s' kJ/(kg·K) 2,65 2,65 2,65 2,65 2,65 2,65
s'' kJ/(kg·K) 6,19 6,19 6,19 6,19 6,19 6,19

Kessel
dp/p % 10,0% 10,0% 10,0% 10,0% 10,0% 10,0%
Q̇ kW 102.089 102.089 102.089 102.090 102.090 102.090

Verdampfer
p bar 158,3 158,3 158,3 158,3 158,3 158,3
t °C 346,5 346,5 346,5 346,5 346,5 346,5
h' kJ/kg 1.643 1.643 1.643 1.643 1.643 1.643
h'' kJ/kg 2.586 2.586 2.586 2.586 2.586 2.586
s' kJ/(kg·K) 3,74 3,74 3,74 3,74 3,74 3,74
s'' kJ/(kg·K) 5,26 5,26 5,26 5,26 5,26 5,26

MEA Prozess
CO2-Abscheidung kg/s 13,10 13,10 13,10
MEA Energie kW 38.769 38.768 38.766
ṁ 4b kg/s 16,42 16,42 16,42
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A.3 Anhang - Wirtschaftliche Analyse

Tabelle A.20: Verwendete Parameter für wirtschaftliche Analyse (allgemein), vgl. Kapi-
tel 4.2

Steigerung 2050
Abk. Einheit Min. Mit. Max. Mit. Mit.

Preisindex (ggü. 2005) - 1,25 1,50% 1,95
Brennstoffpreis Steinkohle K Br,SK Euro2005/GJ 2,00 4,00 6,00 1,39% 6,05

Brennstoffpreis Erdgas K Br,EG Euro2005/GJ 4,05 8,10 12,15 1,35% 12,10

Brennstoffpreis Holzpellets K Br,HP Euro2005/GJ 4,98 9,96 14,94 1,39% 15,06
Brennstoffpreis HHS w =50% K Br,HHS Euro2005/GJ 3,00 6,00 9,00 1,39% 9,08

Brennstoffpreis Biogas K Br,BG Euro2005/GJ 6,94 13,89 20,83 1,35% 20,75

Brennstoffpreis Biomethan K Br,BM Euro2005/GJ 9,03 18,06 27,08 1,35% 26,97

CO2-Zertifikatepreis Euro/t 15,00 30,00 45,01 1,72% 50,00

CO2-Zertifikatepreis K CO2-Z Euro2005/t 12,00 24,00 36,00 0,21% 25,59

Spez. CO2-Emissionen Steinkohle µ CO2,Br,dir,SK kg/MJ 0,095 0,108 0,108

Spez. CO2-Emissionen Erdgas µ CO2,Br,dir,EG kg/MJ 0,054 0,056 0,054

Spez. CO2-Emissionen Holzpellets µ CO2,Br,dir,HP kg/MJ 0,098 0,098

Spez. CO2-Emissionen HHS w =50% µ CO2,Br,dir,HHSkg/MJ 0,111 0,111

Spez. CO2-Emissionen Biogas µ CO2,Br,dir,BG kg/MJ 0,079 0,079

Spez. CO2-Emissionen Biomethan µ CO2,Br,dir,BM kg/MJ 0,054 0,056 0,054

Fernwärmeerlöse e FW,th Euro2005/GJ 5,99 7,99 9,99 1,36% 12,00

Strompreis (für Berechnung Wärme-GK) e Strom Euro2005/MWh 50,00 1,36% 75,00
Nutzungsdauer n a 20 20
Zinssatz i % 5,0% 5,0%
Annuitätsfaktor a f %/a 8,0% 8,0%

Volllaststunden Strom Steinkohle t VL,Sk h/a 3000 5000 8000 3500

Volllaststunden Strom Erdgas t VL,EG h/a 3000 3000 8000 2000

Volllaststunden Strom Holz t VL,HP/HHS h/a 3000 7000 8000 7000

Volllaststunden Strom Biomethan/-gas t VL,BM/BG h/a 3000 4000 8000 4000

Volllaststunden KWK t VL,KWK h/a 3000 7000 8000 7000

CO2-Abscheidegrad Post-Comb. A CO2,Post 50,0% 90,0% 92,0%

CO2-Abscheidegrad Pre-Comb. A CO2,Pre 90,0% 92,0%

CO2-Abscheidegrad Oxyfuel A CO2,Oxy 99,0% 99,0%

CO2-Abscheidegrad Post-Comb. GuD A CO2,Post 50,0% 90,0% 92,0%

CO2-Transportkosten K CO2-Tr Euro2005/t 0,00 5,00 20,00 5,00

CO2-Speicherkosten K CO2-Sp Euro2005/t 0,00 4,00 16,00 10,00
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Tabelle A.21: Verwendete Parameter für wirtschaftliche Analyse (Wirkungsgrade), vgl.
Kapitel 4.2.3 und Kapitel 2.1.3.1.4

Steigerung 2050
KWK CCS Brennstoff Prozess Größe Min. Lit. Min. Mit. Max. Max. Lit. Mit. Mit.
- - Steinkohle Dampf η el 30,0% 35,0% 41,2% 47,3% 47,0% 0,15% 45,7%

- - Steinkohle IGCC η el 43,0% 38,8% 45,6% 52,5% 51,5% 0,20% 51,6%

- - Steinkohle Oxyfuel η el 37,0% 38,1% 44,9% 51,6% 52,4% 0,15% 49,4%

- - Erdgas GuD η el 48,0% 46,2% 54,4% 62,5% 59,5% 0,10% 57,4%

- - Holzpellets Dampf η el 30,0% 35,0% 41,2% 47,3% 47,0% 0,15% 45,7%

- - Holzpellets IGCC η el 43,0% 38,8% 45,6% 52,5% 51,5% 0,20% 51,6%

- - Holzpellets Oxyfuel η el 37,0% 38,1% 44,9% 51,6% 52,4% 0,15% 49,4%

- - Biomethan GuD η el 48,0% 46,2% 54,4% 62,5% 59,5% 0,10% 57,4%

- - HHS w =50% Dampf η el 27,3% 32,2% 37,0% 36,7%

- - HHS w =50% IGCC η el 31,1% 36,6% 42,1% 42,6%

- - HHS w =50% Oxyfuel η el 30,5% 35,9% 41,3% 40,4%

- - Biogas GuD η el 38,6% 45,4% 52,2% 48,4%

- Post-Comb. Steinkohle Dampf η el 24,6% 24,6% 29,0% 33,3% 36,0% 0,20% 35,0%

- Pre-Comb. Steinkohle IGCC η el 30,3% 31,0% 36,5% 42,0% 41,4% 0,20% 42,5%

- Oxyfuel Steinkohle Oxyfuel η el 28,7% 29,5% 34,7% 39,9% 40,8% 0,20% 40,7%

- Post-Comb. Erdgas GuD η el 38,6% 36,2% 42,6% 49,0% 48,6% 0,20% 48,6%

- Post-Comb. Holzpellets Dampf η el 25,6% 30,1% 34,6% 0,20% 36,1%

- Pre-Comb. Holzpellets IGCC η el 31,7% 37,3% 42,9% 0,20% 43,3%

- Oxyfuel Holzpellets Oxyfuel η el 30,7% 36,1% 41,5% 0,20% 42,1%

- Post-Comb. Biomethan GuD η el 36,2% 42,6% 49,0% 0,20% 48,6%

- Post-Comb. HHS w =50% Dampf η el 16,4% 19,3% 22,2% 0,20% 25,3%

- Pre-Comb. HHS w =50% IGCC η el 23,0% 27,0% 31,1% 0,20% 33,0%

- Oxyfuel HHS w =50% Oxyfuel η el 21,9% 25,8% 29,7% 0,20% 31,8%

- Post-Comb. Biogas GuD η el 26,0% 30,6% 35,2% 0,20% 36,6%

mit KWK - Steinkohle Dampf η el 28,2% 33,2% 38,1% 0,15% 37,7%

mit KWK - Steinkohle Dampf η th 57,8% 52,8% 47,9% 48,3%

mit KWK - Steinkohle IGCC η el 36,2% 42,6% 49,0% 0,20% 48,6%

mit KWK - Steinkohle IGCC η th 49,8% 43,4% 37,0% 37,4%

mit KWK - Steinkohle Oxyfuel η el 31,3% 36,9% 42,4% 0,15% 41,4%

mit KWK - Steinkohle Oxyfuel η th 54,7% 49,1% 43,6% 44,6%

mit KWK - Erdgas GuD η el 43,7% 51,4% 59,1% 0,10% 54,4%

mit KWK - Erdgas GuD η th 42,3% 34,6% 26,9% 31,6%

mit KWK - Holzpellets Dampf η el 28,2% 33,2% 38,1% 0,15% 37,7%

mit KWK - Holzpellets Dampf η th 57,8% 52,8% 47,9% 48,3%

mit KWK - Holzpellets IGCC η el 36,2% 42,6% 49,0% 0,20% 48,6%

mit KWK - Holzpellets IGCC η th 49,8% 43,4% 37,0% 37,4%

mit KWK - Holzpellets Oxyfuel η el 31,3% 36,9% 42,4% 0,15% 41,4%

mit KWK - Holzpellets Oxyfuel η th 54,7% 49,1% 43,6% 44,6%

mit KWK - Biomethan GuD η el 43,7% 51,4% 59,1% 0,10% 54,4%

mit KWK - Biomethan GuD η th 42,3% 34,6% 26,9% 31,6%

mit KWK - HHS w =50% Dampf η el 20,5% 24,2% 27,8% 0,15% 28,7%

mit KWK - HHS w =50% Dampf η th 65,5% 61,8% 58,2% 57,3%

mit KWK - HHS w =50% IGCC η el 28,6% 33,6% 38,7% 0,20% 39,6%

mit KWK - HHS w =50% IGCC η th 57,4% 52,4% 47,3% 46,4%

mit KWK - HHS w =50% Oxyfuel η el 23,7% 27,9% 32,1% 0,15% 32,4%

mit KWK - HHS w =50% Oxyfuel η th 62,3% 58,1% 53,9% 53,6%

mit KWK - Biogas GuD η el 36,0% 42,4% 48,7% 0,10% 45,4%

mit KWK - Biogas GuD η th 50,0% 43,6% 37,3% 40,6%

mit KWK Post-Comb. Steinkohle Dampf η el 20,0% 23,5% 27,0% 0,20% 29,5%

mit KWK Post-Comb. Steinkohle Dampf η th 27,0% 27,0% 27,0% 21,0%

mit KWK Pre-Comb. Steinkohle IGCC η el 28,5% 33,5% 38,5% 0,20% 39,5%

mit KWK Pre-Comb. Steinkohle IGCC η th 43,4% 43,4% 43,4% 37,4%

mit KWK Oxyfuel Steinkohle Oxyfuel η el 22,7% 26,7% 30,7% 0,20% 32,7%

mit KWK Oxyfuel Steinkohle Oxyfuel η th 49,1% 49,1% 49,1% 43,1%

mit KWK Post-Comb. Erdgas GuD η el 35,8% 42,1% 48,4% 0,20% 48,1%

mit KWK Post-Comb. Erdgas GuD η th 19,0% 19,0% 19,0% 13,0%

mit KWK Post-Comb. Holzpellets Dampf η el 20,4% 24,0% 27,6% 0,20% 30,0%

mit KWK Post-Comb. Holzpellets Dampf η th 29,4% 29,4% 29,4% 23,4%

mit KWK Pre-Comb. Holzpellets IGCC η el 29,2% 34,3% 39,5% 0,20% 40,3%

mit KWK Pre-Comb. Holzpellets IGCC η th 43,4% 43,4% 43,4% 37,4%

mit KWK Oxyfuel Holzpellets Oxyfuel η el 23,9% 28,1% 32,3% 0,20% 34,1%

mit KWK Oxyfuel Holzpellets Oxyfuel η th 49,1% 49,1% 49,1% 43,1%

mit KWK Post-Comb. Biomethan GuD η el 35,8% 42,1% 48,4% 0,20% 48,1%

mit KWK Post-Comb. Biomethan GuD η th 19,0% 19,0% 19,0% 13,0%

mit KWK Post-Comb. HHS w =50% Dampf η el 12,0% 14,1% 16,3% 0,20% 20,1%

mit KWK Post-Comb. HHS w =50% Dampf η th 43,7% 43,7% 43,7% 37,7%

mit KWK Pre-Comb. HHS w =50% IGCC η el 20,4% 24,0% 27,7% 0,20% 30,0%

mit KWK Pre-Comb. HHS w =50% IGCC η th 52,4% 52,4% 52,4% 46,4%

mit KWK Oxyfuel HHS w =50% Oxyfuel η el 15,1% 17,8% 20,5% 0,20% 23,8%

mit KWK Oxyfuel HHS w =50% Oxyfuel η th 58,1% 58,1% 58,1% 52,1%

mit KWK Post-Comb. Biogas GuD η el 26,1% 30,7% 35,3% 0,20% 36,7%

mit KWK Post-Comb. Biogas GuD η th 21,3% 21,3% 21,3% 15,3%
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Tabelle A.22: Verwendete Parameter für wirtschaftliche Analyse (Investitions-/Betriebs-
kosten), vgl. Kapitel 4.2.4

Steigerung 2050
CCS Brennstoff Prozess Einheit Min. Lit. Min. Mit. Max. Max. Lit. Mit. Mit.

- Steinkohle, Holzpellets Dampf Euro2005/kW 1200 1126 1352 2414 2436 -0,27% 1246

- Steinkohle, Holzpellets IGCC Euro2005/kW 1327 1232 1580 2639 2761 -0,83% 1230

- Steinkohle, Holzpellets Oxyfuel Euro2005/kW 1439 1212 1308 2598 1933 -0,83% 1018

- Erdgas, Biomethan GuD Euro2005/kW 469 500 590 1071 1301 0,00% 590

- HHS w =50% Dampf Euro2005/kW 1577 1757 3379 1620

- HHS w =50% IGCC Euro2005/kW 1724 2054 3695 1599

- HHS w =50% Oxyfuel Euro2005/kW 1697 1700 3637 1323

- Biogas GuD Euro2005/kW 699 767 1499 767

Post-Comb. Steinkohle, Holzpellets Dampf Euro2005/kW 2017 1944 2290 4166 4286 -0,45% 2002

Pre-Comb. Steinkohle, Holzpellets IGCC Euro2005/kW 1605 1677 2108 3594 3713 -0,81% 1652

Oxyfuel Steinkohle, Holzpellets Oxyfuel Euro2005/kW 2393 2127 2175 4557 3676 -0,81% 1705

Post-Comb. Erdgas, Biomethan GuD Euro2005/kW 940 907 1039 1944 2272 -0,91% 790

Post-Comb. HHS w =50% Dampf Euro2005/kW 2528 2977 5416 2603

Pre-Comb. HHS w =50% IGCC Euro2005/kW 2181 2740 4673 2148

Oxyfuel HHS w =50% Oxyfuel Euro2005/kW 2764 2828 5924 2216

Post-Comb. Biogas GuD Euro2005/kW 1180 1350 2528 1027
Zusätzl. Investitionskosten KWK: Gleiche Investitionskosten wie ohne KWK, da die Mehrausgaben für Heizkondensator
und Warmwasserleitungen sich mit den Einsparungen aufgrund der einfacheren Turbinengeometrie ausgleichen. 

- Steinkohle, Holzpellets Dampf Euro2005/(kW ·a) 37 55 117 -0,27% 51

- Steinkohle, Holzpellets IGCC Euro2005/(kW ·a) 41 56 118 -0,83% 43

- Steinkohle, Holzpellets Oxyfuel Euro2005/(kW ·a) 39 55 117 -0,83% 43

- Erdgas, Biomethan GuD Euro2005/(kW ·a) 16 21 41 0,00% 21

Post-Comb. Steinkohle, Holzpellets Dampf Euro2005/(kW ·a) 86 113 339 -0,45% 98

Pre-Comb. Steinkohle, Holzpellets IGCC Euro2005/(kW ·a) 61 78 213 -0,81% 61

Oxyfuel Steinkohle, Holzpellets Oxyfuel Euro2005/(kW ·a) 74 95 276 -0,81% 75

Post-Comb. Erdgas, Biomethan GuD Euro2005/(kW ·a) 39 41 71 -0,91% 31
HHS w =50% Dampf Euro2005/(kW ·a) 14 -0,45% 12
HHS w =50% IGCC Euro2005/(kW ·a) 16 -0,81% 12
HHS w =50% Oxyfuel Euro2005/(kW ·a) 13 -0,81% 10

Biogas GuD Euro2005/(kW ·a) 5 -0,91% 5

mit KWK Dampf Euro2005/(kW ·a) 38 -0,45% 33

mit KWK IGCC Euro2005/(kW ·a) 44 -0,81% 35

mit KWK Oxyfuel Euro2005/(kW ·a) 37 -0,81% 29

mit KWK GuD Euro2005/(kW ·a) 15 -0,91% 15M
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A Anhang

Tabelle A.23: Berechnung der Stromgestehungskosten, Wärmegestehungskosten und CO2-
Vermeidungskosten in 2020, eigene Berechnung mit Daten aus Kapitel 4.2
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A Anhang

A.4 Anhang - Analyse der Nachhaltigkeit

Tabelle A.24: Verwendete Parameter für die Analyse der Nachhaltigkeit (allgemein), vgl.
Kapitel 5.2

Abk. Einheit Min. Mit. Max. Quelle/Kommentar
Brennstoff

Brennstoffanteil erneuerbar α EE % 10% 30% 100% eigene Festlegung

Brennstoffanteil fossil 1-α EE (α fos) % 90% 70% 0% eigene Festlegung

Heizwerte

Steinkohle H I,SK MJ/kg 25,29 Tabelle A.10: Spezifischer Sauerstoffbedarf für …

Holz 10% (Holzpellets) H I,HP MJ/kg 16,52 Tabelle A.10: Spezifischer Sauerstoffbedarf für …

Holz 50% (Holzhackschnitzel) H I,HHS MJ/kg 8,09 Tabelle A.10: Spezifischer Sauerstoffbedarf für …

Brennwerte

Biogas H S,BG kWh/m³ 6,5 Tabelle 2.1: Zusammensetzung von Roh-Biogas …

Biomethan/Erdgas H S,BM kWh/m³ 10,0 Tabelle 2.1: Zusammensetzung von Roh-Biogas …

Direkte spez. CO2-Emissionen

Steinkohle µ CO2,Br,dir,SK kg/MJ 0,1075 Kapitel 3.2.2.4 Spezifische CO2-Emissionen

Erdgas µ CO2,Br,dir,EG kg/MJ 0,0538 Kapitel 3.2.3.4 Biomethan und Post-Combustion

Holz 10% (Holzpellets) µ CO2,Br,dir,HP kg/MJ 0,0983 Kapitel 3.2.2.4 Spezifische CO2-Emissionen

Holz 50% (Holzhackschnitzel) µ CO2,Br,dir,HHS kg/MJ 0,1114 Kapitel 3.2.2.4 Spezifische CO2-Emissionen

Biogas µ CO2,Br,dir,BG kg/MJ 0,0786 Kapitel 3.2.3.4 Biomethan und Post-Combustion

Biomethan µ CO2,Br,dir,BM kg/MJ 0,0538 Kapitel 3.2.3.4 Biomethan und Post-Combustion

Indirekte spez. CO2-Emissionen (durch Vorketten, CO2-Äquivalente)

Steinkohle µ CO2,Br,ind,SK kg/MJ 0,0072 Fritsche, 2010b

Erdgas µ CO2,Br,ind,EG kg/MJ 0,0086 Fritsche, 2010b

HHS (KUP)-0LUC µ CO2,Br,ind,HHS,0LUC kg/MJ 0,0045 Fritsche, 2010b

HHS (KUP)-iLUC25% (Acker) kg/MJ 0,0167 Fritsche, 2010b

HHS (KUP)-iLUC50% (Grünland) µ CO2,Br,ind,HHS,iLUC50%,Grkg/MJ 0,0552 Fritsche, 2010b

HHS (aus Waldrestholz) kg/MJ 0,0073 Fritsche, 2010b

Holz-Pellets (aus Sägewerksreststoffen) µ CO2,Br,ind,HP kg/MJ 0,0069 Fritsche, 2010b

Biomüll µ CO2,Br,ind,Prim,BM kg/MJ 0,0100 Fritsche und Wiegmann, 2008, S. 67

Gülle µ CO2,Br,ind,Prim,BM kg/MJ 0,0169 Fritsche und Wiegmann, 2008, S. 67

Mais-Silage-0LUC µ CO2,Br,ind,Prim,BM kg/MJ 0,0121 Fritsche, 2010b

Mais-Silage-iLUC25% (Acker) µ CO2,Br,ind,Prim,BM kg/MJ 0,0275 Fritsche, 2010b

Mais-Silage-iLUC50% (Grünland) µ CO2,Br,ind,Prim,BM kg/MJ 0,0554 Fritsche, 2010b

Wirkungsgrad Biogaserzeugung η BG % 69% Beil, 2008. S. 13;  Kaltschmitt et al., 2009, S. 855

Ind. spez. CO2-Emissionen für Biogas aus: 

Biomüll kg/MJ 0,0144 eigene Berechnung
Gülle kg/MJ 0,0244 eigene Berechnung
Mais-Silage-0LUC kg/MJ 0,0175 eigene Berechnung
Mais-Silage-iLUC25% (Acker) kg/MJ 0,0398 eigene Berechnung
Mais-Silage-iLUC50% (Grünland) kg/MJ 0,0800 eigene Berechnung

Zusatzemissionen Biomethanaufbereitung µ CO2,Br,ind,BM,zus kg/MJ 0,0108 eigene Berechnung

Brennwertunterschied Biomethan/-gas H S,BM/HS,BG % 154% eigene Berechnung

Ind. spez. CO2-Emissionen für Biomethan aus: 

Biomüll µ CO2,Br,ind,BM kg/MJ 0,0164 eigene Berechnung

Gülle µ CO2,Br,ind,BM kg/MJ 0,0229 eigene Berechnung

Mais-Silage-0LUC µ CO2,Br,ind,BM kg/MJ 0,0184 eigene Berechnung

Mais-Silage-iLUC25% (Acker) µ CO2,Br,ind,BM kg/MJ 0,0329 eigene Berechnung

Mais-Silage-iLUC50% (Grünland) µ CO2,Br,ind,BM kg/MJ 0,0590 eigene Berechnung

CO2-Abscheidung

CO2-Abscheidegrad Post-Comb. A CO2,Post 90,0% Kapitel 2.1.3.1.2 Verfahren der CO2-Abtrennung

CO2-Abscheidegrad Pre-Comb. A CO2,Pre 90,0% eigene Festlegung

CO2-Abscheidegrad Oxyfuel A CO2,Oxy 99,0% Metz et al., 2005, S. 135

CO2-Abscheidegrad Post-Comb. GuD A CO2,Post 90,0% Kapitel 2.1.3.1.2 Verfahren der CO2-Abtrennung

Referenzwirkungsgrade (Strom)

Steinkohle η el,Ref,SK % 44,2% Europäische Kommission, 2006, S. 3

Erdgas η el,Ref,EG % 52,5% Europäische Kommission, 2006, S. 3

Holzbrennstoffe η el,Ref,HHS % 33,0% Europäische Kommission, 2006, S. 3

Biogas η el,Ref,BG % 42,0% Europäische Kommission, 2006, S. 3

Referenzwirkungsgrade (Wärme)

Steinkohle η th,Ref,SK % 88,0% Europäische Kommission, 2006, S. 4

Erdgas η th,Ref,EG % 86,0% Europäische Kommission, 2006, S. 4

Holzbrennstoffe η th,Ref,HHS % 90,0% Europäische Kommission, 2006, S. 4

Biogas η th,Ref,BG % 70,0% Europäische Kommission, 2006, S. 4

CO2-Transport

Schiffstransport, 1000 km µ CO2,Schiff t/t 2,50% 3,50% 18% Metz et al., 2005, S. 186, S. 192

Pipelinetransport, Nachverdichtung um 40 bar E Pipeline kWh/t 1,43 McCoy, 2008, S. 36

Spez. CO2-Emissionen Strommix D µ CO2,el,Mix g/kWh 563 UBA, 2011a

Pipelinetransport, Nachverdichtung um 40 bar µ CO2,Pipeline t/t 0,08% eigene Berechnung

CO2-Speicherung

CO2-Leckagerate Q Leck,CO2 t/(t·a) 0,01% 0,01% 0,10% Kapitel 2.3.4.3.2 CO2-Leckageraten

Betrachungszeitraum n Leck a 100 500 1000 eigene Festlegung

Ressourchen-/Flächeneffizienz
Spez. CO2-Emissionen Wärmemix D µ CO2,th,Mix g/kWh 270 Erdmann und Dittmar, 2010, S. 51

KUP-Ertragsniveau (atro) t/(ha·a) 10 12 14 Hofmann, 2009, S. 27
Heizwert KUP-Holz atro kWh/kg 4,9 Hofmann, 2009, S. 34

Ertragsniveau KUP (HHS w=50%) E KUP t/(ha·a) 26,2 eigene Berechnung

Ertragsniveau Silomais-Biogas E Mais m³/(ha·a) 7800 8450 9100 FNR, 2010, S. 5
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Tabelle A.25: Verwendete Parameter für Analyse der Nachhaltigkeit (Wirkungsgrade),
vgl. Kapitel 4.2.3

Kommentar
KWK CCS Prozess Prozess 2 Einheit η el η th

- - IGCC fossil % 45,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- - GuD fossil % 54,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- - IGCC Mitverbr. % 45,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- - GuD Mitverbr. % 54,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- - IGCC Monoverbr. % 36,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- - GuD Monoverbr. % 45,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- Pre-Comb. IGCC fossil % 36,5% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- Post-Comb. GuD fossil % 42,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- Pre-Comb. IGCC Mitverbr. % 37,3% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- Post-Comb. GuD Mitverbr. % 42,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- Pre-Comb. IGCC Monoverbr. % 27,0% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
- Post-Comb. GuD Monoverbr. % 30,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK - IGCC fossil % 42,6% 43,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK - GuD fossil % 51,4% 34,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK - IGCC Mitverbr. % 42,6% 43,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK - GuD Mitverbr. % 51,4% 34,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK - IGCC Monoverbr. % 33,6% 52,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK - GuD Monoverbr. % 42,4% 43,6% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK Pre-Comb. IGCC fossil % 33,5% 43,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK Post-Comb. GuD fossil % 42,1% 19,0% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK Pre-Comb. IGCC Mitverbr. % 34,3% 43,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK Post-Comb. GuD Mitverbr. % 42,1% 19,0% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK Pre-Comb. IGCC Monoverbr. % 24,0% 52,4% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
mit KWK Post-Comb. GuD Monoverbr. % 30,7% 21,3% vgl. Kap. 4.2.3 Elektrische und thermische Wirkungsgrade
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Tabelle A.26: Berechnung für die Analyse der Nachhaltigkeit, Teil A, eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 5.2.1

Anteil el Anteil th

gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil

µ CO2,Br,dir µ CO2,Br,dir,EEµ CO2,Br,dir,fosµ CO2,ind,Br µ CO2,ind,Br,EEµ CO2,ind,Br,fosα Br,el α Br,th

KWK CCSBrennstoff %-Bio Vorkette ProzessProzess 2 % %
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf 0,108 0,108 0,007 0,007 940 0 940

1 - - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC 0,108 0,108 0,007 0,007 848 0 848
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel 0,108 0,108 0,007 0,007 862 0 862

12 - - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD 0,054 0,054 0,009 0,009 356 0 356
2 - - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,006 0,001 0,005 858 264 594
3 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,010 0,005 0,005 858 264 594
4 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,022 0,017 0,005 858 264 594
5 - - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,007 0,002 0,005 858 264 594
6 - - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr. 0,105 0,029 0,075 0,007 0,002 0,005 827 233 594
7 - - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,004 0,004 1096 1096 0
8 - - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,017 0,017 1096 1096 0
9 - - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,055 0,055 1096 1096 0

10 - - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,007 0,007 1096 1096 0
11 - - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr. 0,098 0,098 0,007 0,007 966 966 0
13 - - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,011 0,005 0,006 356 107 249
14 - - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,013 0,007 0,006 356 107 249
15 - - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,012 0,006 0,006 356 107 249
16 - - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,016 0,010 0,006 356 107 249
17 - - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,024 0,018 0,006 356 107 249
18 - - Biogas 100% Biomüll BHKW 0,079 0,079 0,014 0,014 623 623 0
19 - - Biogas 100% Gülle BHKW 0,079 0,079 0,024 0,024 623 623 0
20 - - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW 0,079 0,079 0,018 0,018 623 623 0
21 - - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW 0,079 0,079 0,040 0,040 623 623 0
22 - - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW 0,079 0,079 0,080 0,080 623 623 0

- Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf 0,108 0,108 0,007 0,007 134 0 134
1 - Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC 0,108 0,108 0,007 0,007 106 0 106

- Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel 0,108 0,108 0,007 0,007 11 0 11
12 - Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD 0,054 0,054 0,009 0,009 45 0 45
2 - Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,006 0,001 0,005 105 32 73
3 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,010 0,005 0,005 105 32 73
4 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,022 0,017 0,005 105 32 73
5 - Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,007 0,002 0,005 105 32 73
6 - Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr. 0,105 0,029 0,075 0,007 0,002 0,005 101 28 73
7 - Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,004 0,004 148 148 0
8 - Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,017 0,017 148 148 0
9 - Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,055 0,055 148 148 0

10 - Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,007 0,007 148 148 0
11 - Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr. 0,098 0,098 0,007 0,007 131 131 0
13 - Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,011 0,005 0,006 45 14 32
14 - Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,013 0,007 0,006 45 14 32
15 - Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,012 0,006 0,006 45 14 32
16 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,016 0,010 0,006 45 14 32
17 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,024 0,018 0,006 45 14 32
18 - Post Biogas 100% Biomüll BHKW 0,079 0,079 0,014 0,014 92 92 0
19 - Post Biogas 100% Gülle BHKW 0,079 0,079 0,024 0,024 92 92 0
20 - Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW 0,079 0,079 0,018 0,018 92 92 0
21 - Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW 0,079 0,079 0,040 0,040 92 92 0
22 - Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW 0,079 0,079 0,080 0,080 92 92 0

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf 0,108 0,108 0,007 0,007 56% 44% 648 0 648 326 0 326
1 mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC 0,108 0,108 0,007 0,007 66% 34% 601 0 601 302 0 302

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel 0,108 0,108 0,007 0,007 60% 40% 629 0 629 316 0 316
12 mit - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD 0,054 0,054 0,009 0,009 71% 29% 267 0 267 163 0 163
2 mit - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,006 0,001 0,005 73% 27% 669 206 463 245 75 170
3 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,010 0,005 0,005 73% 27% 669 206 463 245 75 170
4 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,022 0,017 0,005 73% 27% 669 206 463 245 75 170
5 mit - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,007 0,002 0,005 73% 27% 669 206 463 245 75 170
6 mit - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr. 0,105 0,029 0,075 0,007 0,002 0,005 73% 27% 644 181 463 236 66 170
7 mit - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,004 0,004 64% 36% 760 760 0 278 278 0
8 mit - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,017 0,017 64% 36% 760 760 0 278 278 0
9 mit - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,055 0,055 64% 36% 760 760 0 278 278 0

10 mit - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,007 0,007 64% 36% 760 760 0 278 278 0
11 mit - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr. 0,098 0,098 0,007 0,007 64% 36% 670 670 0 246 246 0
13 mit - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,011 0,005 0,006 71% 29% 267 80 187 163 49 114
14 mit - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,013 0,007 0,006 71% 29% 267 80 187 163 49 114
15 mit - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,012 0,006 0,006 71% 29% 267 80 187 163 49 114
16 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,016 0,010 0,006 71% 29% 267 80 187 163 49 114
17 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,024 0,018 0,006 71% 29% 267 80 187 163 49 114
18 mit - Biogas 100% Biomüll BHKW 0,079 0,079 0,014 0,014 62% 38% 413 413 0 248 248 0
19 mit - Biogas 100% Gülle BHKW 0,079 0,079 0,024 0,024 62% 38% 413 413 0 248 248 0
20 mit - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW 0,079 0,079 0,018 0,018 62% 38% 413 413 0 248 248 0
21 mit - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW 0,079 0,079 0,040 0,040 62% 38% 413 413 0 248 248 0
22 mit - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW 0,079 0,079 0,080 0,080 62% 38% 413 413 0 248 248 0

mit Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf 0,108 0,108 0,007 0,007 63% 37% 104 0 104 52 0 52
1 mit Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC 0,108 0,108 0,007 0,007 61% 39% 70 0 70 35 0 35

mit Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel 0,108 0,108 0,007 0,007 52% 48% 8 0 8 4 0 4
12 mit Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD 0,054 0,054 0,009 0,009 82% 18% 38 0 38 19 0 19
2 mit Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,006 0,001 0,005 61% 39% 70 21 48 35 11 24
3 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,010 0,005 0,005 61% 39% 70 21 48 35 11 24
4 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,022 0,017 0,005 61% 39% 70 21 48 35 11 24
5 mit Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr. 0,109 0,033 0,075 0,007 0,002 0,005 61% 39% 70 21 48 35 11 24
6 mit Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr. 0,105 0,029 0,075 0,007 0,002 0,005 61% 39% 67 19 48 34 9 24
7 mit Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,004 0,004 48% 52% 80 80 0 40 40 0
8 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,017 0,017 48% 52% 80 80 0 40 40 0
9 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,055 0,055 48% 52% 80 80 0 40 40 0

10 mit Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr. 0,111 0,111 0,007 0,007 48% 52% 80 80 0 40 40 0
11 mit Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr. 0,098 0,098 0,007 0,007 48% 52% 70 70 0 35 35 0
13 mit Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,011 0,005 0,006 78% 22% 36 11 25 22 7 15
14 mit Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,013 0,007 0,006 78% 22% 36 11 25 22 7 15
15 mit Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,012 0,006 0,006 78% 22% 36 11 25 22 7 15
16 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,016 0,010 0,006 78% 22% 36 11 25 22 7 15
17 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr. 0,054 0,016 0,038 0,024 0,018 0,006 78% 22% 36 11 25 22 7 15
18 mit Post Biogas 100% Biomüll BHKW 0,079 0,079 0,014 0,014 71% 29% 65 65 0 39 39 0
19 mit Post Biogas 100% Gülle BHKW 0,079 0,079 0,024 0,024 71% 29% 65 65 0 39 39 0
20 mit Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW 0,079 0,079 0,018 0,018 71% 29% 65 65 0 39 39 0
21 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW 0,079 0,079 0,040 0,040 71% 29% 65 65 0 39 39 0
22 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW 0,079 0,079 0,080 0,080 71% 29% 65 65 0 39 39 0

CO2-Emissionen Brennstoff

indirektdirekt

Direkte CO2-Emissionen

Aufteilung el/th

kg/MJ kg/MJ

µ CO2,el,dir

g/kWh g/kWh

µ CO2,th,dir
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A Anhang

Tabelle A.27: Berechnung für die Analyse der Nachhaltigkeit, Teil B, eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 5.2.1

KWK CCSBrennstoff %-Bio Vorkette ProzessProzess 2
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf

1 - - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel

12 - - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - - Biogas 100% Gülle BHKW
20 - - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

- Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 - Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

- Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 - Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 - Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit - Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil

63 0 63
57 0 57
58 0 58
57 0 57
50 11 40
79 40 40

170 131 40
57 17 40
56 16 40
44 44 0

165 165 0
543 543 0
71 71 0
68 68 0
72 32 40
85 45 40
76 37 40

105 65 40
157 117 40
114 114 0
194 194 0
139 139 0
315 315 0
634 634 0
89 0 89 1202 0 1202
71 0 71 954 0 954
74 0 74 1104 0 1104
73 0 73 409 0 409
61 13 48 943 290 653
97 48 48 943 290 653

208 160 48 943 290 653
69 21 48 943 290 653
68 20 48 909 256 653
60 60 0 1335 1335 0

223 223 0 1335 1335 0
735 735 0 1335 1335 0
97 97 0 1335 1335 0
92 92 0 1177 1177 0
92 41 51 409 123 286

109 58 51 409 123 286
97 47 51 409 123 286

134 83 51 409 123 286
200 149 51 409 123 286
169 169 0 832 832 0
287 287 0 832 832 0
206 206 0 832 832 0
468 468 0 832 832 0
941 941 0 832 832 0
43 0 43 22 0 22
40 0 40 20 0 20
42 0 42 21 0 21
43 0 43 26 0 26
39 8 31 14 3 11
62 31 31 23 11 11

133 102 31 49 37 11
44 13 31 16 5 11
44 13 31 16 5 11
31 31 0 11 11 0

114 114 0 42 42 0
376 376 0 138 138 0
50 50 0 18 18 0
47 47 0 17 17 0
54 24 30 33 15 18
64 34 30 39 21 18
57 27 30 35 17 18
79 49 30 48 30 18

118 88 30 72 54 18
76 76 0 45 45 0

128 128 0 77 77 0
92 92 0 55 55 0

209 209 0 125 125 0
420 420 0 252 252 0
70 0 70 35 0 35 940 0 940 472 0 472
47 0 47 23 0 23 630 0 630 316 0 316
50 0 50 25 0 25 746 0 746 375 0 375
60 0 60 30 0 30 338 0 338 170 0 170
41 9 32 21 4 16 628 193 434 315 97 218
64 32 32 32 16 16 628 193 434 315 97 218

138 106 32 70 53 16 628 193 434 315 97 218
46 14 32 23 7 16 628 193 434 315 97 218
45 13 32 23 7 16 605 170 434 304 85 218
32 32 0 16 16 0 717 717 0 360 360 0

120 120 0 60 60 0 717 717 0 360 360 0
395 395 0 198 198 0 717 717 0 360 360 0
52 52 0 26 26 0 717 717 0 360 360 0
49 49 0 25 25 0 632 632 0 318 318 0
73 33 40 45 20 25 325 97 227 198 59 139
86 46 40 53 28 25 325 97 227 198 59 139
77 37 40 47 23 25 325 97 227 198 59 139

106 66 40 65 40 25 325 97 227 198 59 139
159 119 40 97 72 25 325 97 227 198 59 139
119 119 0 72 72 0 587 587 0 352 352 0
203 203 0 122 122 0 587 587 0 352 352 0
145 145 0 87 87 0 587 587 0 352 352 0
330 330 0 198 198 0 587 587 0 352 352 0
663 663 0 398 398 0 587 587 0 352 352 0

µ CO2,el,ab µ CO2,th,ab

g/kWh

CO2-Abscheidung

Abgeschiedene (direkte) CO2-EmissionenIndirekte CO2-Emissionen

g/kWh

µ CO2,el,ind

g/kWh

µ CO2,th,ind

g/kWh
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A Anhang

Tabelle A.28: Berechnung für die Analyse der Nachhaltigkeit, Teil C, eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 5.2.1

KWK CCSBrennstoff %-Bio Vorkette ProzessProzess 2
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf

1 - - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel

12 - - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - - Biogas 100% Gülle BHKW
20 - - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

- Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 - Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

- Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 - Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 - Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit - Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil

42 0 42 59 0 59
33 0 33 47 0 47
39 0 39 54 0 54
14 0 14 20 0 20
33 10 23 46 14 32
33 10 23 46 14 32
33 10 23 46 14 32
33 10 23 46 14 32
32 9 23 44 12 32
47 47 0 65 65 0
47 47 0 65 65 0
47 47 0 65 65 0
47 47 0 65 65 0
41 41 0 57 57 0
14 4 10 20 6 14
14 4 10 20 6 14
14 4 10 20 6 14
14 4 10 20 6 14
14 4 10 20 6 14
29 29 0 41 41 0
29 29 0 41 41 0
29 29 0 41 41 0
29 29 0 41 41 0
29 29 0 41 41 0

33 0 33 17 0 17 46 0 46 23 0 23
22 0 22 11 0 11 31 0 31 15 0 15
26 0 26 13 0 13 36 0 36 18 0 18
12 0 12 6 0 6 16 0 16 8 0 8
22 7 15 11 3 8 31 9 21 15 5 11
22 7 15 11 3 8 31 9 21 15 5 11
22 7 15 11 3 8 31 9 21 15 5 11
22 7 15 11 3 8 31 9 21 15 5 11
21 6 15 11 3 8 29 8 21 15 4 11
25 25 0 13 13 0 35 35 0 18 18 0
25 25 0 13 13 0 35 35 0 18 18 0
25 25 0 13 13 0 35 35 0 18 18 0
25 25 0 13 13 0 35 35 0 18 18 0
22 22 0 11 11 0 31 31 0 15 15 0
11 3 8 7 2 5 16 5 11 10 3 7
11 3 8 7 2 5 16 5 11 10 3 7
11 3 8 7 2 5 16 5 11 10 3 7
11 3 8 7 2 5 16 5 11 10 3 7
11 3 8 7 2 5 16 5 11 10 3 7
21 21 0 12 12 0 29 29 0 17 17 0
21 21 0 12 12 0 29 29 0 17 17 0
21 21 0 12 12 0 29 29 0 17 17 0
21 21 0 12 12 0 29 29 0 17 17 0
21 21 0 12 12 0 29 29 0 17 17 0

g/kWh

Leckage nach 500 Jahren

CO2-Speicherung

µ CO2,el,Leck

g/kWh

µ CO2,th,Schiff

CO2-Transport

Schiffstransport, 1000 km

g/kWh

µ CO2,el,Schiff

g/kWh

µ CO2,th,Leck
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Tabelle A.29: Berechnung für die Analyse der Nachhaltigkeit, Teil D, eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 5.2.1

KWK CCSBrennstoff %-Bio Vorkette ProzessProzess 2
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf

1 - - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel

12 - - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - - Biogas 100% Gülle BHKW
20 - - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

- Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 - Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

- Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 - Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 - Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit - Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil gesamt aus EE aus fossil

1003 0 1003
905 0 905
920 0 920
413 0 413
644 11 634
673 40 634
764 131 634
651 17 634
650 16 634
44 44 0

165 165 0
543 543 0
71 71 0
68 68 0

322 32 289
335 45 289
326 37 289
354 65 289
406 117 289
114 114 0
194 194 0
139 139 0
315 315 0
634 634 0
323 0 323 679 0 679
257 0 257 648 0 648
178 0 178 742 0 742
152 0 152 261 0 261
-77 -253 176 721 264 458
-42 -217 176 715 257 458
70 -106 176 695 237 458

-69 -245 176 720 262 458
-39 -214 176 689 231 458

-1164 -1164 0 1208 1208 0
-1000 -1000 0 1165 1165 0
-489 -489 0 1031 1031 0

-1126 -1126 0 1198 1198 0
-987 -987 0 1055 1055 0

36 -71 107 286 103 183
52 -54 107 282 100 183
41 -66 107 285 102 183
77 -29 107 277 94 183

144 37 107 263 80 183
-593 -593 0 708 708 0
-475 -475 0 669 669 0
-556 -556 0 695 695 0
-295 -295 0 610 610 0
178 178 0 456 456 0
691 0 691 347 0 347
641 0 641 322 0 322
671 0 671 337 0 337
310 0 310 189 0 189
502 8 494 184 3 181
525 31 494 192 11 181
596 102 494 218 37 181
507 13 494 186 5 181
507 13 494 186 5 181
31 31 0 11 11 0

114 114 0 42 42 0
376 376 0 138 138 0
50 50 0 18 18 0
47 47 0 17 17 0

241 24 217 147 15 132
251 34 217 153 21 132
244 27 217 149 17 132
266 49 217 162 30 132
305 88 217 186 54 132
76 76 0 45 45 0

128 128 0 77 77 0
92 92 0 55 55 0

209 209 0 125 125 0
420 420 0 252 252 0
253 0 253 127 0 127 439 0 439 220 0 220
169 0 169 85 0 85 472 0 472 237 0 237
120 0 120 60 0 60 550 0 550 276 0 276
126 0 126 63 0 63 184 0 184 126 0 126
-51 -168 117 -26 -84 59 553 177 377 210 88 122
-28 -145 117 -14 -73 59 552 176 377 206 84 122
46 -71 117 23 -35 59 549 172 377 195 73 122

-46 -163 117 -23 -82 59 553 176 377 209 87 122
-26 -143 117 -13 -72 59 532 155 377 199 76 122

-625 -625 0 -314 -314 0 655 655 0 325 325 0
-537 -537 0 -270 -270 0 651 651 0 312 312 0
-262 -262 0 -132 -132 0 639 639 0 270 270 0
-605 -605 0 -304 -304 0 655 655 0 322 322 0
-530 -530 0 -266 -266 0 577 577 0 283 283 0

28 -56 85 17 -34 52 213 81 132 130 49 81
41 -43 85 25 -26 52 210 77 132 128 47 81
32 -52 85 20 -32 52 212 80 132 129 49 81
61 -23 85 38 -14 52 204 72 132 125 44 81

114 29 85 70 18 52 191 58 132 116 36 81
-418 -418 0 -251 -251 0 494 494 0 296 296 0
-335 -335 0 -201 -201 0 463 463 0 278 278 0
-392 -392 0 -235 -235 0 484 484 0 290 290 0
-208 -208 0 -125 -125 0 417 417 0 250 250 0
126 126 0 75 75 0 294 294 0 177 177 0

vermiedene CO2-Emissionen

g/kWh

µ CO2,th,verm

g/kWh

µ CO2,el,verm

g/kWh

µ CO2,th,ges

g/kWh

µ CO2,el,ges

CO2-Emissionen gesamt
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Tabelle A.30: Berechnung für die Analyse der Nachhaltigkeit, Teil E, eigene Berechnung
mit Daten aus Kapitel 5.2.1

KWK CCSBrennstoff %-Bio Vorkette ProzessProzess 2
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf

1 - - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC
- - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel

12 - - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - - Biogas 100% Gülle BHKW
20 - - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

- Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 - Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

- Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 - Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 - Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 - Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 - Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 - Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 - Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 - Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 - Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 - Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 - Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 - Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 - Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 - Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 - Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 - Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 - Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 - Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 - Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 - Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit - Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit - Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit - HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit - HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit - HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit - Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit - HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit - HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit - HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit - HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit - Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit - BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit - BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit - BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit - BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit - Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit - Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit - Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit - Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit - Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

mit Post Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Dampf
1 mit Pre Steinkohle 0% Mittel aller Sorten IGCC

mit Oxy Steinkohle 0% Mittel aller Sorten Oxyfuel
12 mit Post Erdgas 0% DE-mix frei KW GuD
2 mit Pre HHS + SK 30% KUP-0LUC IGCC Mitverbr.
3 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC25% A IGCC Mitverbr.
4 mit Pre HHS + SK 30% KUP-iLUC50% G IGCC Mitverbr.
5 mit Pre HHS + SK 30% Waldrestholz IGCC Mitverbr.
6 mit Pre Pellets + SK 30% Sägewerksreste IGCC Mitverbr.
7 mit Pre HHS 100% KUP-0LUC IGCC Monoverbr.
8 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC25% A IGCC Monoverbr.
9 mit Pre HHS 100% KUP-iLUC50% G IGCC Monoverbr.

10 mit Pre HHS 100% Waldrestholz IGCC Monoverbr.
11 mit Pre Pellets 100% Sägewerksreste IGCC Monoverbr.
13 mit Post BM + EG 30% Biomüll GuD Mitverbr.
14 mit Post BM + EG 30% Gülle GuD Mitverbr.
15 mit Post BM + EG 30% Mais-0LUC GuD Mitverbr.
16 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC25% A GuD Mitverbr.
17 mit Post BM + EG 30% Mais-iLUC50% G GuD Mitverbr.
18 mit Post Biogas 100% Biomüll BHKW
19 mit Post Biogas 100% Gülle BHKW
20 mit Post Biogas 100% Mais-0LUC BHKW
21 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC25% A BHKW
22 mit Post Biogas 100% Mais-iLUC50% G BHKW

Flächen-
effizienz

"direkt"
Strom-
Gutschrift

Wärme-
Gutschrift

Gesamt

µ CO2,Fläche

t/(ha·a)

-0,7 -0,5 -1,2 -30,9
-0,6 -0,5 -1,1 -28,3
-0,3 -0,5 -0,8 -20,1
-0,7 -0,5 -1,2
-1,2 -1,0 -2,2
-0,7 -0,3 -1,0 -27,5
-0,6 -0,3 -1,0 -24,9
-0,3 -0,3 -0,6 -16,7
-0,7 -0,3 -1,0
-1,2 -0,7 -1,9
-1,0 -2,4 -3,4
-0,8 -2,4 -3,2
-0,9 -2,4 -3,3 -28,2
-0,4 -2,4 -2,8 -23,8
0,5 -2,4 -1,9 -15,8

-1,2 -1,1 -2,3
-0,9 -1,1 -2,1
-1,1 -1,1 -2,2 -18,8
-0,6 -1,1 -1,7 -14,4
0,4 -1,1 -0,8 -6,5

-0,7 -0,4 -0,3 -1,4 -36,8
-0,6 -0,4 -0,3 -1,3 -34,2
-0,3 -0,4 -0,3 -1,0 -26,0
-0,7 -0,4 -0,3 -1,4
-1,2 -0,9 -0,5 -2,6
-0,7 -0,3 -0,3 -1,3 -34,8
-0,6 -0,3 -0,3 -1,2 -32,2
-0,3 -0,3 -0,3 -0,9 -24,0
-0,7 -0,3 -0,3 -1,3
-1,2 -0,6 -0,6 -2,5
-1,0 -2,4 -0,5 -3,9
-0,8 -2,4 -0,5 -3,7
-0,9 -2,4 -0,5 -3,8 -32,3
-0,4 -2,4 -0,5 -3,3 -27,9
0,5 -2,4 -0,5 -2,4 -19,9

-1,2 -1,1 -0,4 -2,7
-0,9 -1,1 -0,4 -2,4
-1,1 -1,1 -0,4 -2,6 -22,0
-0,6 -1,1 -0,4 -2,1 -17,6
0,4 -1,1 -0,4 -1,1 -9,6

Ressourceneffizienz

µ CO2,Res

t/t bzw. kg/m³
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Tabelle A.31: Berechnung der flächenspezifischen CO2-Speicherkapazität für CO2-Einla-
gerung bzw. CO2-Vermeidungskapazität für geothermische Wärmenutzung
und Wärmespeicherung, eigene Berechnung mit Daten aus Bundesregierung
[2009, S. 4 f.], Schilling et al. [2009, S. 2031], Knopf et al. [2010, S. 76 ff.],
Viebahn et al. [2010, S. 122], Kaltschmitt et al. [2006, S. 486 f.], Erdmann
und Dittmar [2010, S. 51], GTN [2009, S. 1], Schmidt und Müller-Steinhagen
[2005, S. 11], Menzel [2009, S. 16], Milles [2009, S. 2], UBA [2011a]

Abk. Einheit Wert Quelle
Angaben CO 2-Speicher in Aquifer Min. Mit. Max.

Mächtigkeit D km 0,01 0,1 1

Bundesregierung, 2009, S. 4 f.; 
Schilling et al., 2009, S. 2031; 
Knopf, 2010 et al., S. 76 ff.

Effizienzfaktor E % 0,05% 0,10% 1% Viebahn et al., 2010, S. 122
Dichte CO2 ρ CO2 kg/m³ 550 600 700 Viebahn et al., 2010, S. 122

net-to-gross-Verhältnis Φ n/g % 5% 100% 100% Viebahn et al., 2010, S. 122
Porosität φ % 10% 20% 20,50% Viebahn et al., 2010, S. 122
Spez. Speicherkapazität m CO2,A,CCS t/km² 12 12.000 1.435.000 eigene Berechnung

Angaben Aquiferwärmenutzung 
Fläche Norddeutsches Becken A km² 136.000 Kaltschmitt et al., 2006, S. 486 f.
Technisches Wärmeerzeugungspotenzial Q PJ 328.000 Kaltschmitt et al., 2006, S. 486 f.
Spez. Wärmeerzeugungspotenzial q TWh/km² 0,67 eigene Berechnung
Spez. CO2-Emissionen reine Wärmeerzeugung (Erdgastherme)µ CO2,th,Mix g/kWh 270 Erdmann und Dittmar, 2010, S. 51

Spez. CO2-Einsparungspotenzial m CO2,A,Geoth t/km² 180.882 eigene Berechnung
Angaben Aquiferwärmespeicher Neubrandenburg

Abstand zwischen zwei Bohrungen km 1,3 GTN, 2009, S. 1
Min. verwendete Fläche A km² 5,3 eigene Berechnung

Eingelagerte Wärmemenge p.a. Q ein MWh/a 8.000

Schmidt und Müller-Steinhagen, 
2005, S. 11

Wirkungsgrad ηWS % 75% Menzel, 2009, S. 16

Ausgelagerte Wärmemenge p.a. Q aus MWh/a 6.000 eigene Berechnung

Spez. CO2-Einsparungspotenzial p.a. t/(km²·a) 305 eigene Berechnung
Nutzungsdauer t a 20 50 100 eigene Festlegung
Spez. CO2-Einsparungspozential m CO2,A,AWS t/km² 6.103 15.256 30.513 eigene Berechnung

Angaben Geothermieheizkraftwerk Unterhaching
Abstand zwischen zwei Bohrungen km 3,5 Milles, 2009, S. 2
Min. verwendete Fläche A km² 38,5 eigene Berechnung
Produzierte Strommenge p.a. W el MWh/a 21.500 Milles, 2009, S. 2

Spez. CO2-Emissionen Strommix µ CO2,ek,Mix g/kWh 563 UBA, 2011a
Produzierte Wärmemenge p.a. Q MWh/a 47.000 Milles, 2009, S. 2
Spez. CO2-Einsparungspotenzial p.a. t/(km²·a) 644 eigene Berechnung
Nutzungsdauer t a 20 50 100 eigene Festlegung
Spez. CO2-Einsparungspozential m CO2,A,Geoth,KWK t/km² 12.885 32.214 64.427 eigene Berechnung

Sensitivitätsanalyse

Spez. CO2-Speicherkapazität

Mächtigkeit in t/km²
0,01 1.200
0,10 12.000
1,00 120.000

Effizienzfaktor
0,05% 6.000
0,10% 12.000
1,00% 120.000

net-to-gross-Verhältnis
5% 600

100% 12.000
100% 12.000

Dichte CO2
550 11.000
600 12.000
700 14.000

Porosität
10,0% 6.000
20,0% 12.000
20,5% 12.300

399



A Anhang

A.5 Anhang - Nutzungspfade für Bio-KWK-CCS

Tabelle A.32: Berechnung für Beispiel Flensburg, eigene Berechnung mit Daten aus
Kapitel 5.3, Kapitel 4.2.3, Göttlicher [1999, S. 160]
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A Anhang

Tabelle A.33: Berechnung für das Anwendungspotenzial für Bio-KWK-CCS in Deutsch-
land, Teil A, eigene Berechnung mit Daten aus Statistisches Bundesamt
[2011], AGFW [2010b, S. 1 ff.], Google [2011], BMVBS [2010, S. 1], BMVBS
[2008, S. 1], World Shipping Register [o.J., S. 1]
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A Anhang

Tabelle A.34: Berechnung für das Anwendungspotenzial für Bio-KWK-CCS in Deutsch-
land, Teil B, eigene Berechnung mit Daten aus Statistisches Bundesamt
[2011], AGFW [2010b, S. 1 ff.], WVV [2011, S. 2], SWG [2011, S. 2], SVB
[2011, S. 1], WEVG [o.J., S. 1], SWW [2011, S. 2], ZEV [2011, S. 1], SWD
[2011, S. 1 ff.], RWE [o.J., S. 1], SWL [2011, S. 2], SWK [2011, S. 11], E.ON
[2008, S. 56], Google [2011], BMVBS [2010, S. 1], BMVBS [2008, S. 1], World
Shipping Register [o.J., S. 1]
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