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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-Warme-Kopplung
(KWK) und COg-Sequestrierung (CCS — Carbon Capture and Storage) grundséitzlich
moglich und sinnvoll ist. Unter dem Begriff COo-Sequestrierung wird in dieser Arbeit die
Prozesskette aus COo-Abscheidung, COs-Transport und COs-Speicherung verstanden.
Wiéhrend die Nutzung von Biomasse in Heizkraftwerken bereits gdngige Praxis darstellt,
befindet sich die COg-Sequestrierung (auf Basis fossiler Energietréger) 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 Grofien im Energiesystem der Zukunft dar: Nach dem Leitszenario
des Bundesumweltministeriums soll die Stromerzeugung aus Biomasse bis 2020 gegeniiber
2008 nahezu verdoppelt werden. Gleichzeitig soll die in KWK erzeugte Warme verdreifacht
werden [vgl. [Nitsch und Wenzel, [2009, S. 10]!. Parallel dazu soll die CCS-Technologie
bis 2030 in der Haélfte aller deutschen Kohlekraftwerke eingesetzt werden [vgl. Krassuki
et al., 2009, S.17]. Auch die Kombination aus Biomasse und CCS stellt fiir die deutsche
Bundespolitik eine perspektivisch denkbare Option dar [vgl. Bundestag, [2008b} S.4].
Dariiber hinaus werden der CCS-Technologie zukiinftig sehr gute Exportchancen fiir die
deutsche Wirtschaft eingerdumt [vgl. Bundesregierung, 2010, S.20]. Die Kombination
von Biomasse-Heizkraftwerken mit CCS bietet iiber die COy-Neutralitdt hinaus die
interessante Moglichkeit, als zukiinftiges Klimaschutzinstrument aus der Atmosphére
aktiv COg zu entnehmen. Deshalb wird im Energiekonzept der deutschen Bundesregierung
gefordert, dass bis zum Jahr 2020 ein Speicherprojekt fiir industrielle bzw. biogene COs-
Emissionen errichtet werden soll sowie die Nutzung von COg als Rohstoff (z.B. in Form
von Methan oder in Algenreaktoren) untersucht werden soll [vgl. Bundesregierung, 2010,
S.20].

Im Folgenden wird zunéchst der wissenschaftliche Hintergrund dieser Arbeit vorge-

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

'Um die Lesbarkeit zu erhéhen, wird bei mehrfacher Zitierung einer Literaturquelle innerhalb eines
Absatzes die Quellenangabe im Anschluss an die letzte Bezugnahme aufgefiihrt.
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Fragestellungen néher beschrieben wird, bevor die Methodik der Arbeit erldutert wird.

1.1 Wissenschaftlicher Hintergrund

Im folgenden Kapitel 1.1.1 wird zunéchst die globale klimapolitische Ausgangslage
dargestellt. AnschlieBend wird im Kapitel |1.1.2 die Notwendigkeit fiir negative CO2-Emis-
sionen durch die CO2-Sequestrierung auf Basis biogener Brennstoffe (Bio-CCS) in der
Zukunft erldutert 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 Atmosphére markant gestiegen. Die heutige Treibhausgaskonzentration
liegt weit tiber allen Werten, die in den vergangenen Jahrtausenden aufgetreten sind (vgl.
Abbildung 1.1)). Zu den Treibhausgasen ziahlen vor allem Kohlenstoffdioxid (CO3), Methan
(CHy4) und Lachgas (N2O). COq ist dabei das mengenméfig haufigste und wichtigste
Treibhausgas, da es iiber den grofiten Strahlungsantrieb verfiigt. Die Hohe des Strah-
lungsantriebs in W/m? gibt an, wie stark die Erwirmung der Erdatmosphére tendenziell
begiinstigt wird. Wahrend die Bandbreite in den vergangenen 650 000 Jahren bis ca. 1850
in einem Bereich von 180 ppm bis 280 ppm gelegen hat, betrug die COs-Konzentration im
Jahr 2005 ca. 380 ppm. Zwischen 1995 und 2005 hat die COs-Konzentration um 1,9 ppm
pro Jahr weiter zugenommen [vgl. Best et al., 2007, S.2].

Parallel zur Steigerung der Treibhausgaskonzentration in der Atmosphére hat sich
eine Erwidrmung des Klimasystems ergeben. Es besteht ein breiter wissenschaftlicher
Konsens, dass die beobachteten Klimaverdnderungen durch die anthropogen verursachte
Zunahme der Treibhausgaskonzentration in der Atmosphére eingeleitet worden sind. Diese
Verdnderungen duflern sich bislang vor allem in einer Erhohung der mittleren globalen
Temperatur (Anstieg um ca. 0,8°C seit 1850) und des mittleren globalen Meeresspiegels
(jahrlicher Anstieg um 1,8 mm seit 1961 bzw. um 3,1 mm seit 1993) [vgl. Solomon et al.,
2007, S.50, S.58].

Bei der Betrachtung des globalen Kohlenstoftkreislaufs wird deutlich, welche Mengen
an Kohlenstoff in den einzelnen Bereichen (z. B. Ozeane, Atmosphére, Boden) gespeichert
sind und welcher Austausch zwischen ihnen stattfindet (vgl. Abbildung 1.2). Der Kohlen-
stoffgehalt der noch eingelagerten fossilen Brennstoffe wird mit 4000 Gt beziffert. Dies
entspricht mehr als dem fiinffachen des derzeitigen Kohlenstoffgehalts der Atmosphére. Es

ist zu erkennen, dass der Ozean derzeit als starke Kohlenstoff-Senke fungiert (2 Gt/a) und
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Abbildung 1.1: Atmosphérische Konzentration von Treibhausgasen in den letzten 10000
Jahren [Best et al., 2007, S. 3]
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auch die Vegetation trotz anthropogener Abforstung und Landnutzungsénderung effektiv
Kohlenstoff aufnimmt (0,2 Gt/a). Ein zusétzlicher Kohlenstoffeintrag aus dem Bereich der
fossilen Energiewandlung in Héhe von 5,5 Gt/a fiihrt jedoch dazu, dass sich eine Netto-
Einlagerung an Kohlenstoff in die Atmosphére in Hohe von 3,3 Gt/a ergibt. Dieser Wert
fallt vergleichsweise niedrig aus, da die Kohlenstoffmenge aus fossiler Energiewandlung
mit 5,5 Gt/a in Abbildung im Vergleich zum 4. Sachstandsbericht des Weltklimarats
(7,2Gt/a) deutlich geringer angegeben wird [vgl. Best et all) 2007, S.2]. Aus diesen
Zahlen konnte abgeleitet werden, dass der Atmosphére fiir eine ausgeglichene CO»-Bilanz
maximal 2,2 Gt/a an Kohlenstoff (knapp 8 Gt/a an COz) zugefiithrt werden diirften. In
|Quéré et al|[vgl. 2007, S.1735] wird jedoch dargestellt, dass die COz-Aufnahmeféhigkeit

in den siidlichen Teilen der Weltmeere bereits in den vergangenen drei Dekaden einen

riicklaufigen Trend aufweist, so dass die COq-Senkenfunktion des Ozeans nicht beliebig
ausgeweitet werden kann. Um die Versauerung der Ozeane durch die COs-Einlagerung
nicht weiter zu beschleunigen, definiert der Stern-Review als langfristiges Emissionsziel

fiir CO2-Aquivalente 5 Gt/a, was eine Reduktion der CO2-Emissionen um 80 % gegeniiber

dem heutigen Niveau bedeutet [vgl. 2006, S. 12].
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Abbildung 1.2: Globaler Kohlenstoffkreislauf [Price und Smith, 2008, S. 4]
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1.1.2 Notwendigkeit fiir Bio-CCS

In Abhéngigkeit vom zukiinftigen COq-Stabilisierungsniveau kénnen sich globale Tem-
peraturanstiege zwischen ca. 0°C und 6 °C gegeniiber dem vorindustriellen Tempera-
turniveau ergeben (vgl. Abbildung 1.3). Die negativen Folgen eines Temperaturanstiegs
reichen von einer erhdhten Uberflutungsgefahr (durch das Abschmelzen von Gletschern
und den Anstieg des Meeresspiegels) iiber eine Verkiirzung der Vegetationszeit und
daraus folgenden Ernteausfillen 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 erhohen das Risiko von irreversiblen Folgen, wie die
abrupte Freisetzung groer Methanmengen aus dem Ozean oder die Anderung von Mee-
resstromungen. Um diese hohen Temperaturédnderungen zu vermeiden, miissen geringe
COaq-Stabilisierungskonzentrationen (350 ppm bis 440 ppm) angestrebt werden, was dem
2-Grad-Ziel der Européischen Union entspricht [vgl. Europaische Kommission), 2005, S. 5.
Fin 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 koénnen. Hierbei sind jeweils die Ergebnisse verschiedener Szena-
riorechnungen als Bandbreiten dargestellt. In beiden Féllen gibt es jeweils einige Szenarien,
die von einem notwendigen Netto-COs-Entzug aus der Atmosphére ab dem Jahr 2070
ausgehen. In Hansen et al| [vgl. 2008, S.226] wird gar eine Riickfithrung auf das Niveau
von 350 ppm COy gefordert, um das 2-Grad-Ziel sicher zu erreichen. Dies wiirde deutlich
frither und sehr viel mehr negative COs-Emissionen verlangen. Der Sachverstdndigenrat
fiir Umweltfragen geht davon aus, dass in der zweiten Hélfte des 21. Jahrhunderts globale
Negativemissionen an COs fiir die Einhaltung der Klimaschutzziele notwendig sein werden
[vel. [SRUJ 2009a, S.18]. Ein Nichterreichen der COs-Emissionsziele in der ersten Hailfte
dieses Jahrhunderts wird noch mehr negative COs-Emissionen in der 2. Hélfte erfordern.

Grundsétzlich sind verschiedene Optionen denkbar, um Kohlenstoffdioxid aus der
Atmosphére zu entfernen, wie beispielsweise COs-Entnahme aus der Umgebungsluft,
CO2-Bindung durch Aufforstung oder Biomasse-CCS. Die COs-Entnahme bzw. das
direkte Herausfiltern des CO3 aus der Umgebungsluft fiihrt wegen der geringen CO»-
Konzentration in der Luft je nach zugrunde gelegtem Strompreis zu sehr hohen COag-
Vermeidungskosten in Héhe von mehr als 200 Euro/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 Hohe von 49 Euro/t bis 80 Euro/t in
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COg9-Konzentration und damit einhergehende Folgen, eigene Darstellung
auf Basis von 2006, S.5], mit Daten aus Best et al.|[2007, S.31,
S.57]
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Aussicht gestellt werden [vgl. Heidel et al., [2011, S. 2868], stellt aus heutiger Sicht der
natiirliche Vorgang der Photosynthese die interessanteste Option des CO2-Entzugs aus
der Atmosphére 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 COo-Mengen der Atmosphére
dauerhaft entnommen werden, die langfristig in Biomassebestédnden gebunden bleiben.
Eine Ausweitung der CO2-Bindung im Wasser in Form von freilebenden Algen, die
nach ihrer Bliite zum Meeresboden absinken, erscheint nach heutigem Wissensstand als
unrealistisch, da ein verstarktes Algenwachstum (durch Eisendiingung) ein verstéirktes
Wachstum ihrer natiirlichen Feinde (Ruderfulkrebse) nach sich zieht [vgl. Smetacek et al.|
2009, S.1{f].

Eine vermehrte Aufforstung kénnte gewisse Mengen an Kohlenstoffdioxid in der Bio-
masse und in den Boéden binden. Eine Abschétzung aus dem Jahr 2002 kommt zu dem
Ergebnis, dass bei einer vollstdndigen Riickumwandlung aller bis 2000 erfolgten Land-
nutzungsanderungen eine Reduktion von 40 ppm bis 70 ppm erreicht werden konnte [vgl.
House et al., 2002], zitiert nach WBGU]J [2008, S.89f.]. Im vierten Sachstandsbericht des
IPCC wird die durch Landnutzungsinderung zwischen 1850 und 2000 freigesetzte COao-
Menge auf 572 Gt beziffert [vgl. [Fisher et al., [2007, S. 184]. Aufgrund der zwischenzeitlich
angewachsenen Weltbevolkerung und des dadurch angestiegenen Nahrungsmittelbedarfs
erscheint eine vollstdndige Riickfiihrung in den urspriinglichen Zustand als duflerst un-
wahrscheinlich: In [Fischedick et al.| [vgl. 2007}, S.79] wird das Potenzial fiir CO2-Bindung
durch Aufforstung auf 100 Gt beziffert, so dass auch diese Option einen begrenzten
Beitrag zur Verminderung des Klimawandels leisten kénnen. Darauf wird jedoch in dieser
Arbeit nicht ndher eingegangen.

Demgegeniiber erscheinen die globalen CO2-Speichermoéglichkeiten im geologischen
Untergrund mit mehr als 1700 Gt [vgl. [Metz et al., 2005, S.221] in Kombination mit der
Biomasse-COs-Sequestrierung als diejenige Klimaschutzoption, mit der zukiinftig deutlich
groflere Mengen an Kohlenstoffdioxid aus der Atmosphére entfernt werden kénnen. Diese
Option hat gegeniiber Alternativen den Vorteil, dass zum einen mit der Biomasse-COo-
Sequestrierung negative COs-Emissionen erzeugt werden, die im Vergleich zur Aufforstung
deutlich langer im geologischen Untergrund eingelagert werden kénnen. Zum anderen
konnen im Gegensatz zur COg-Sequestrierung auf Basis fossiler Energietriger nicht nur
die CO2-Emissionen in die Atmosphére reduziert werden. Abbildung 1.5/ stellt dar, dass
nur die Kombination aus Bioenergie und CCS zu negativen COy-Emissionen fithren kann:

CCS auf Basis fossiler Brennstoffe bewirkt immer noch geringe Mengen an positiven
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COy-Emissionen in die Atmosphére, da der CO2-Abscheidegrad nicht bei 100 % liegt.
Erneuerbare Energietréager wie Windkraft oder Solarenergie weisen trotz ihres COs-freien
Anlagenbetriebs ebenfalls geringe positive CO2-Emissionen auf, die iiberwiegend in der
Herstellung der Anlagen emittiert werden. Bei Bio-CCS wird ein Grofiteil des CO2, das
wahrend des Wachstums der Biomasse aus der Atmosphére 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 COq-Emissionen erreicht werden kénnen.

Positiv Weniger Neutral bis Neutral bis Neutral bis
positiv leicht positiv leicht positiv negativ
Fossile Fossile Erneuerbare Bioenergie Bioenergie
Brennstoffe Brennstoffe Energien + CCS
+ CCS (Wind, Solar)

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

FEin besonderer Vorteil von Bio-CCS ist, dass bereits in der Vergangenheit emittierte
COg3-Emissionen wieder abgebaut werden kénnen oder ein Ausgleich fiir zukiinftig nur
schwerlich vermeidbare COz-Emissionen (z. B. durch Flugzeuge, Fahrzeuge) geschaffen
werden kann [vgl. Karlsson und Bystrom, 2011, S.4, S.12]. Hierin besteht jedoch auch
ein Risiko beim Einsatz von Bio-CCS, nédmlich dass durch die Moglichkeit, negative COo-

Emissionen erzeugen zu kénnen, andere mogliche Klimaschutzoptionen nicht konsequent
genutzt werden [vgl. |Azar et al., 2010, S.201], [vgl. Azar et al., [2013| S.6]. Des Weiteren

wird Bio-CCS fiir besonders geeignet als Sofort-Mafinahme fiir abrupte Klimaverénde-

rungen eingeschétzt [vgl. Fisher et all 2007, S.210]. Fiir diese Option werden langfristig

COg3-Speichermoglichkeiten benétigt, die eine solche Einlagerung zu einem zukiinftigen
Zeitpunkt ermoglichen. Das Ziel von Bio-CCS besteht somit darin, durch erhebliche
COgz-Einlagerungen das Maximum des CO2-Gehalts in der Atmosphére abzuflachen, um

irreversible Klimaverdnderungen und deren Folgen zu vermeiden. Aufgrund begrenzter
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Lagerflachen stellt Bio-CCS mit anschlieender COs2-Einlagerung im Untergrund eine
zeitlich befristete Losung dar, die im Anschluss von einem geschlossenen COo-Kreislauf
abgelost werden muss, der keine zusétzlichen COo-Emissionen in die Atmosphére ent-
lasst. Nach Ansicht der Internationalen Energieagentur (IEA) stellt Bio-CCS die einzige
grofiskalige und nahezu marktkonforme Option dar, um negative COs-Emissionen zu
erzeugen (global bis zu 10 Gt/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 COs-Sequestrierung kann der Atmosphére
jahrlich etwa 0,2 ppm an COgq (bei vollstindiger Nutzung des nachhaltigen, weltweiten
Bioenergiepotenzials) entzogen werden [vgl. WBGU| 2008|, S. 137]. Legt man optimisti-
schere Schéitzungen des Bioenergiepotenzials zugrunde [vgl. Moreiral 2008, S. 22|, kénnen
auch hohere Beitréige erreicht werden. Hierfiir ist jedoch eine nachhaltige Biomasse-
Ernte notwendig, um tatsichlich negative Emissionen zu erreichen. Hierin besteht eine
zentrale Herausforderung fiir Bio-CCS: Bei einer wachsenden Weltbevolkerung miissen
ausreichend grofle Fldchen zur Verfiigung stehen, auf denen nachhaltig Biomasse an-
gebaut werden kann [vgl. |Azar et al., 2010, S.200], [vgl. |[Azar et all 2013 S.6]. In
Popp et al. [vgl. |2011, S.7] wird aufgezeigt, dass die globale Bioenergienutzung im
Jahr 2055 unter Erhaltung von schiitzenswerten Okosystemen (z. B. Regenwald) mit ca.
70 EJ zwar gegeniiber einer Nutzung ohne Nachhaltigkeitsgrenzen um ca. 30 % geringer
ausfillt, jedoch durch die Kombination mit CCS aufgrund der Vergiitung negativer
COg2-Emissionen wirtschaftlich konkurrenzfihig gemacht wird. In einer weiteren Studie
wird ferner davon ausgegangen, dass mit der konsequenten Anwendung der Kombination
aus Bioenergie und COs-Sequestrierung bis zur Mitte des 21. Jahrhunderts vorindustrielle
COs-Konzentrationen erreicht werden konnen. Der Einsatz von Bio-CCS wird hierbei
ebenfalls als praventive Gegenmafinahme fiir abrupte Klimaveranderungen angesehen
[vel. [Read und Lermit} [2003] S.1f.].

Dariiber hinaus kann das Wiederherstellen von ambitionierten CO5-Gehalten in der
Atmosphére unter Beriicksichtigung von Bio-CCS mit geringeren Kosten erreicht werden
[vel. |Azar et al., 2013, S.4]. Ein Ziel von 350 ppm lésst 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 Riickfiihrung auf bestenfalls 375 ppm bis 450 ppm bzw. mit fossilem CCS auf 350 ppm
bis 400 ppm méglich ist [vgl. |Azar et al 2010| S.198]. Die gleichzeitige Erzeugung von
Strom hat hierbei einen erheblichen Anteil an der wirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit.

Grundsétzlich kénnte man auch das COs9 bei der Verbrennung von Biomasse abscheiden,
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ohne Strom (und Wérme) zu erzeugen. Diese Option wiirde allerdings erst bei sehr hohen
Preisen fir COs-Emissionszertifikate betriebswirtschaftlich sinnvoll werden [vgl.

ot al} 2006 . 2).

1.1.3 Forschungsstand im Bereich Bio-KWK-CCS

Die Kombination aus CCS und dem Einsatz von Biomasse als Brennstoff zur Erzeugung
negativer COo-Emissionen wird in der wissenschaftlichen Literatur im Jahr 1996 das erste
Mal beschrieben [vgl. [Williams, |1996|, S. 4], [vgl. Karlsson und Bystrom, 2011, S.11]. In

der Folge wird diese Kombination als Variante der fossilen CO2-Sequestrierung diskutiert

und es werden in Abhéngigkeit vom Autor unter anderem die folgenden Bezeichnungen

verwendet:

o BECS [vgl. |Azar et al.l 2006, S.191f.], [vgl. Metz et al., 2005, S. 58], [vgl. Shepherd

s.11],

o BECCS [vgl. [Fisher et all 2007, S.210], [vgl. [MechE, S.1]

o BCCS [vgl. Bonijoly et al., 2008, S.3934],

« BIGCC [vgl. [SRU| S. 35], [vgl. Larson et al.l 2005, S.5], [vgl.
[Keit, 2005, 5. 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.1i],

o biomass with CCS [vgl. Bennaceur et al., [2008, S. 38],

+ Biomasse-CCS [vgl. S. 2],

« biotic CCS [vgl. |Gronkvist et all, 2006, S.1083] sowie

o 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-Wérme-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 all 2011, S.12]. Sowohl die

technische Entwicklung als auch die politische Lobbyarbeit fiir Bio-CCS wird derzeit als

weniger fortgeschritten eingeschétzt als fiir fossiles CCS. Wissensliicken existieren auch
im Bereich der Wirtschaftlichkeit und der Nachhaltigkeit von Bio-CCS [vgl. EBTP

2012, S.21], [vgl. [Taylor| [2011] S. 3].

10
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Bio-CCS nimmt in vielen Zukunftsszenarien eine wichtige Rolle ein [vgl. Finkenrath,
2011} S.38]. Das COz-Senkenpotenzial fiir Bio-CCS im Jahr 2050 wird in |Azar et al.
[vgl. 2006, S.12] auf maximal 9 Gt/a bis 27 Gt/a beziffert. Als realistisches, nachhaltiges
Potenzial wird in [Karlsson und Bystrom| [vgl. 2011} S.13] 5Gt/a bis 10 Gt/a an COq
genannt. In Koornneef et al.| [vgl. [2011} S. 5] wird ein technisches COq-Potenzial in Hohe
von 10 Gt/a ermittelt, das unter Annahme eines COq-Zertifikatepreises von 50 Euro/t
jedoch auf ein wirtschaftliches COs-Potenzial von 3,5 Gt/a reduziert wird. In [Ricci und
Selosse| [vgl. 2011} S.12] wird auf Basis eines regionalen Bottom-Up-Modells eine globale
COq-Speicherung durch Bio-CCS in Hohe von 2,8 Gt/a bis 5,8 Gt/a im Jahr 2050 ermittelt.
Die IEA definiert fiir das Jahr 2050 ein COs-Reduktionsziel durch Bio-CCS in Hoéhe von
2,4 Gt/a, was ca. 25 % der gesamten CCS-Aktivitdten ausmacht [vgl. |[Kerr und Beckl
2009, S.16]. Hierfur ist ein Zwischenziel von 35 Mt/a an COg im Jahr 2020 vorgesehen,
das durch eine Initiierung von 50 bis 100 Bio-CCS-Projekten bis zum Jahr 2013 flankiert
werden miisste; aufgrund der ausreichend groflien Anlagengréfle erscheinen hierfiir vor
allem die Bioethanol- und Zellstoffindustrie als geeignet [vgl. |Karlsson und Bystrom) 2011}
S. 39 ff.]. Die Herstellung von biogenen Treibstoffen hat dariiber hinaus den entscheidenden
Vorteil, dass ohnehin ein nahezu reiner COs-Strom entsteht [vgl. EBTP/ZEP, 2012, S. 21].
Es existieren mittlerweile auch einige Kraft- oder Heizkraftwerke auf Biomassebasis in
einem relevanten elektrischen Leistungsbereich (75 MW bis 250 MW? [vgl. Kerr und
Beckl, 2009} S.18]). In der Regel konnen auch geplante CCS-Kraftwerke auf fossiler
Brennstoffbasis eine anteilige Biomassemitverbrennung von 10 % bis 30 % ohne groflere
Modifikationen realisieren, so dass der Nachteil der geringeren Anlagengréfie entfillt
und das Volumen der aufzubauenden Biomasselogistik als realistisch eingeschéatzt wird
[vgl. Karlsson und Bystrom, 2011}, S.17f., S.25]. Ein besonderer Vorteil der Biomasse-
Mitverbrennung in CCS-Kraftwerken wére die frithere Marktreife gegeniiber reinen
Biomasse-CCS-Kraftwerken, da von vergleichsweise niedrigeren Investitionskosten und
hoheren Wirkungsgraden ausgegangen werden kann [vgl. Rhodes, 2007, S. 14].

In Karlsson und Bystrom| [vgl. 2011} S. 5] wird von insgesamt 16 Bio-CCS-Projekten
berichtet, die bislang weltweit durchgefiihrt 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 iiberwiegend
um Projekte, die in die Bioethanolproduktion integriert werden sollen. Drei Projekte

sind im Bereich der Zellstoffindustrie angesiedelt. Jeweils ein Projekt basiert auf einer

2 Auch wenn es in der Energietechnik und Energiewirtschaft durchaus gebriuchlich ist Einheitenzeichen zu
indizieren (z. B. MWe1), 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 GréBenzeichen (z.B. Per).

11



1 Einleitung

Biomasse-Vergasungsanlage, einer Biomethanaufbereitungsanlage sowie auf einem CO»-
Speicherprojekt, fiir das biogenes CO» eingesetzt werden sollte. Bei dem letzten Projekt
handelt es sich um das deutsche COs-Speichererprobungsprojekt in Ketzin, bei dem
jedoch in einer recht frithen Projektphase vom Einsatz biogenen COy Abstand genommen
worden ist.

In |[Finkenrath) [vgl. [2011, S.41] werden zusétzliche Forschungserkenntnisse zu Bio-CCS
gefordert. Eine Ursache fiir die noch verhaltenen Forschungsanstrengungen kann der
derzeit fehlende Anreiz fiir negative COo-Emissionen sein, da negative COs-Emissionen
durch Bio-CCS im européischen Emissionshandel derzeit nicht beriicksichtigt 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.42f.] drei
Prozessschritte vorgeschlagen, an denen eine Férderung der negativen COq-Emissionen
ansetzen konnte: Bei der COs-Bindung in Biomasse wihrend des Wachstums, wihrend der
COg3-Abtrennung bei der Biomasse-Verbrennung und bei der Speicherung des biogenen
COg. In Koornneef et al. [vgl. 2011}, S.112] werden aufler einem bislang zu niedrigen
COq-Zertifikatepreis als zukiinftige Hemmnisse fiir einen grofiskaligen Bio-CCS-Einsatz
neben den bereits genannten Faktoren (fehlende technische Marktreife, nachhaltiges Bio-
massepotenzial, knappe COg-Speicherkapazitéten) auch die mangelnde gesellschaftliche
Akzeptanz genannt.

Entgegen der iiberwiegend positiven Einschédtzung 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 COs-Speicherung, den hohen Kosten und der Verfiigbarkeit ,,COo-
neutraler” Biomasse wird vor allem der erhohte Brennstoffeinsatz durch Bio-CCS kritisiert.
Nach Ansicht der Autoren kénnte das abgeschiedene CO; fiir eine bessere Ausbeutung
vorhandener Erdol-/Erdgaslagerstitten genutzt werden, wodurch der CO2-Gehalt in der
Atmosphére durch Bio-CCS jedoch langfristig nicht gesenkt wird.

Fiir Bio-CCS bestehen mehrere Prozessvarianten. Die ersten drei in Abbildung [1.6
dargestellten Varianten (COz-Abscheidung nach der Verbrennung, Vergasung des Brenn-
stoffs mit Shift-Reaktion und Verbrennung mit reinem Sauerstoff) werden bislang auch
intensiv fiir fossile Brennstoffe untersucht (vgl. Kapitel 2.1.3.1.1). Auf die vierte Variante
(biochemische Umwandlung) setzt ein Grofteil der bislang untersuchten, oben genannten
Bio-CCS-Projekte (Bioethanolproduktion). In der Bioethanolproduktion sind im Jahr
2009 ca. 50 Mt an negativen COg-Emissionen erzeugt worden [vgl. Karlsson und Bystrom,
2011} S.40]. Dariiber hinaus eignet sich besonders die Zellstoffindustrie aufgrund ihrer
jahrlichen COg-Emissionen (ca. 300 Mt in 2009) und ihrer typischen Anlagengréfien
(COg2-Ausstol z. T. grofler als 1 Mt/a) grundsétzlich fiir die Integration von Bio-CCS [vgl.
Karlsson und Bystrom), 2011} S. 39]. Die in Kerr und Beck [vgl. 2009, S. 16] vorgeschlagene

12
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Nutzung von synthetisch hergestellten Treibstoffen und Wasserstoff aus Biomasse wird in
Karlsson und Bystrom| [vgl. 2011, S. 39] als nicht realistisch fir 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 fiir Bio-CCS genannt.

Post-Combustion » Strom (& Wérme)

CO,-Abscheidung co,
Luft

Pre-Combustion Hy b Strom (& Warme)

—>
——»| Vergasung |—>| Shift-Reaktion + CO,-Abscheidung |_>co2

Luft, O,, H, etc.
Biomasse 'y
Oxyfuel » Strom (& Warme)
Verbrennung » CO,
0,
Biochemische Umwandlung Fliissi érmi
N ge/gasformige Brenn- Strom (& Warme
" stoffe, chemische Produkte >, ( )
;! Vergarung | ¥y co,

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

Grundsétzlich konnen nach Rhodes und Keith| [vgl. 2008, S. 322] alle CCS-Techniken,
die bislang fiir fossile Energietriger entwickelt worden sind, auch fiir biogene Energietréger
angewendet werden (vgl. Kapitel 3.2.3). Als wesentliche Unterschiede zwischen CCS und
Bio-CCS werden in [Karlsson und Bystrom [vgl. 2011, S.17] die unterschiedliche Rauch-
gaszusammensetzung und die geringere Anlagengrofle identifiziert, auf die in Kapitel 3.2.2
und Kapitel 4.2 ndher eingegangen wird. Im Rahmen des Forschungsprojekts TESBiC
(Techno-Economic Study of Biomass to Power with COg Capture) wird seit dem Jahr 2011
untersucht, welche CCS-Techniken besonders aussichtsreich fiir 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.l 2012} S. 7{f.],
[vel. [Taylor, 2011, S.8]. In Koornneef et al.| [vgl. 2011}, S. 37| werden vier Nachteile detek-
tiert, die Bio-CCS gegeniiber fossilem CCS aufweist: Installation einer Rauchgasreinigung
(analog zu Kohle, jedoch fiir reine Holzverbrennung ohne CCS nicht notwendig), niedrigere
CO2-Konzentration im Rauchgas, geringerer Heizwert sowie geringere Wirkungsgrade
durch kleinere Anlagengrofle 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

13
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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 grofleren Anlagendimensionen von geplanten CCS-Kraftwerken auf fossiler Basis
liegt der Fokus jedoch bislang iiblicherweise auf reinen Kraftwerken.

Fir eine Nachhaltigkeitsanalyse von Bio-CCS sind mehrere Kriterien zu beachten, z. B.
Biomasse-Verfiigbarkeit, COs-Speicherkapazitidten, CO2-Leckageraten, Wassernutzung
und Landknappheit [vgl. Karlsson und Bystrom, 2011, S.14]. Die Nachhaltigkeit der
eingesetzten Biomasse stellt hierbei eine wesentliche Grundvoraussetzung dar [vgl. Rhodes
und Keithl 2008| S. 321 ff.]. Deswegen sollte die Nachhaltigkeit mit Hilfe von CO2-Bilanzen
nachgewiesen werden [vgl. Karlsson und Bystrom, 2011, S. 16]. Bei der Ermittlung von
COq-Bilanzen fiir Bio-CCS besteht noch grofier 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 eintdgiger 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* durchgefiihrt
worden. Der Schwerpunkt der Vortrage hat im politischen und wirtschaftlichen Bereich ge-
legen [vgl. Universitat 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 Forderinstrumente niaher eingegangen worden [vgl. [Universitat 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 auffillig ist, was jedoch auch fiir 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 ausgefiihrt, dass eine Kombination von CCS mit KWK zu einer
signifikanten Verbesserung der Wirtschaftlichkeit fithrt [vgl. |Arasto et al., [2011}, S.11].

Da auch fiir die Entwicklung der CCS-Technologie auf Basis fossiler Energietrager
nicht feststeht, ab wann ein kommerzieller Einsatz im industriellen Mafistab mdoglich
ist (vgl. Kapitel 2.2.3.3), fallt diese Prognose fiir Bio-CCS noch schwerer. In |Azar et al.
[vgl. 2010, S.202] wird davon ausgegangen, dass es noch ein halbes Jahrhundert dau-
ern konnte, bis die technischen und gesellschaftlichen Rahmenbedingungen fiir 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 Bevolkerung stoflen kénnte als CCS auf Basis fossiler Ener-

gietrager und somit die Akzeptanz steigern konnte [vgl. Wallquist et al., 2011, S.80f.],
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[vel. [Koornneef et al., 2011 S.12]. Dies kann zum einen damit begriindet werden, dass
Bio-CCS auch ohne funktionierende COs-Langzeitspeicherung trotz erhohtem Ressourcen-
einsatz immer noch (nahezu) klimaneutral wére [vgl. [Rhodes, 2007, S. 66]. Zum anderen
konnte die héhere Akzeptanz von Bio-CCS dadurch begiinstigt werden, dass Bio-CCS zu
einem spéteren Zeitpunkt zur Abkehr dramatischer Klimaverdnderungen alternativlos
wére, wahrend sich zum jetzigen Zeitpunkt als Alternative fiir den fossilen CCS-Pfad

auch der vermehrte Einsatz von erneuerbaren Energietragern anbietet.

1.2 Hypothese

In der vorliegenden Arbeit wird CCS in Biomasse-Heizkraftwerken als mogliche Variante
fiir einen Netto-COq-Entzug aus der Atmosphére ndher untersucht. Dazu wird die folgende

Hypothese aufgestellt:

»Eine CO2-Sequestrierung bei der Bioenergienutzung zur Strom-
und Wirmeerzeugung ist prinzipiell technisch moglich, 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 néher erlautert werden.

— T~
\—// \—//
Technik Wirtschaftlichkeit Nachhaltigkeit
a) Kombination aus a) Warme-/ Strom- a) Nachhaltigkeitskrite-
CCS und Biomasse gestehungskosten rien Bio-KWK-CCS
b) Kombination aus b) CO,-Vermeidungs- b) Vergleich zu
CCS und KWK kosten alternativen CO,-
Senkungspfaden

\_//k_//

Abbildung 1.7: Drei Sédulen der Hypothese

Im Bereich der Technik wird geklart, ob die fossilen Brennstoffe in den heute bekannten
COg3-Abscheidungsverfahren durch den Energietriger Biomasse prinzipiell substituiert
werden kénnen. Dariiber 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 Wérme erzeugt werden kénnen, wenn gleichzeitig COq
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abgeschieden wird. Des Weiteren wird untersucht, zu welchen COs2-Vermeidungskosten
negative COq-Emissionen mittels Bio-KWK-CCS erzeugt werden kénnen.

Vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit ist die Frage zu kldren, ob Bio-KWK-CCS
fiir sich nachhaltig ist. Dabei wird besonders auf die Aspekte Biomasseanbau und COs-
Speicherung eingegangen. Als zweites wird ein Vergleich zu anderen Pfaden gezogen, die
ebenfalls negative COq-Emissionen erzeugen koénnen.

Das Ziel der Arbeit besteht darin, eine Aussage dariiber zu treffen, ob eine COo-
Abscheidung in Biomasseheizkraftwerken grundséatzlich technisch moglich ist und welche
Vor- und Nachteile sich hieraus ergeben. Auf Basis dieser Aussage werden die COs-Ver-
meidungskosten errechnet und ermittelt, ob die Option Bio-KWK-CCS im Vergleich zu

konkurrierenden COs2-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 Kraft-Warme-
Biomassenutzung Kopplung
CO,-

Sequestrierung

Abbildung 1.8: Grundschema der Dissertation

Zur Beantwortung der Fragestellungen im Bereich Technik, Wirtschaftlichkeit und Nach-
haltigkeit werden in Kapitel 2| die Grundlagen fiir diese drei Themenbereiche dargestellt.
Hierbei wird jeweils auf die drei Themen energetische Biomassenutzung, Kraft-Warme-
Kopplung und COs-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
Energietrager, die derzeit im Fokus vieler CCS-Forschungsprojekte stehen, durch Bio-

masse ersetzt werden konnen. Hierfiir werden die brennstoffrelevanten Eigenschaften
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Auswahl geeigneter
Biomassen

Kombination Z Brennstoffvergleich

Biomasse + CCS
Analyse wesentlicher
Technologiepfade

Technik

Prozesseinbindung CCS

Kombination

KWK + CCS Analyse wesentlicher

Technologiepfade

Systemanalyse

Stromgestehungskosten 2020/2050
Wirtschaftlichkeit / Waérmegestehungskosten 2020/2050
CO2-Vermeidungskosten 2020/2050
CO2-Bilanz von Bio-KWK-CCS-Varianten

Nachhaltigkeit
Vergleich mit Alternativen

Abbildung 1.9: Analyserahmen der Dissertation

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

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

In der Analyse der Nachhaltigkeit wird ebenfalls auf Basis vordefinierter Parameter
zum einen mittels einer CO9-Bilanz berechnet, welche negativen CO9-Emissionen mit
den unterschiedlichen Varianten erzeugt werden konnen. Zum anderen wird ein Vergleich
zu Alternativen durchgefiihrt (alternative Nutzung der COq-Lagerstitten, industrielle
CO3-Nutzung, COs-Einlagerung in Algen).

Im Kapitel 6| werden auf Basis der Analyse der Technik, der Wirtschaftlichkeit und der
Nachhaltigkeit mogliche Nutzungspfade fiir Bio-KWK-CCS aufgezeigt. Hierfiir werden
zunédchst technische, wirtschaftliche und nachhaltige Anforderungskriterien definiert.
Am Beispiel Flensburg wird ein Bio-KWK-CCS-Konzept entwickelt, auf dessen Basis
anschlieflend die Nutzungspotenziale fiir Bio-KWK-CCS in Deutschland ermittelt werden.

Abschlieend werden in Kapitel 7 im Rahmen einer Schlussbetrachtung die Inhalte der
Arbeit zusammengefasst, die Hypothese iiberpriift und die Arbeit in den wissenschaftlichen

Kontext eingeordnet.
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Im Bereich der Grundlagen werden diejenigen Themenfelder vorgestellt, die fiir 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-

Wiérme-Kopplung und COs-Sequestrierung unterteilt.

2.1 Grundlagen der Technik

Die technischen Grundlagen basieren im Bereich der energetischen Biomassenutzung
(Kapitel 2.1.1) und der Kraft-Warme-Kopplung (Kapitel 2.1.2) iiberwiegend 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 durchgefiihrter Studien
der zukinftig angestrebte Stand der Technik (ca. im Jahr 2020 bis 2030) beschrieben.

2.1.1 Energetische Biomassenutzung

Die energetische Biomassenutzung fiir die Strom- und Wéarmeerzeugung wird im Folgen-
den vor allem im Vergleich zu fossilen Energietragern (Steinkohle, Braunkohle, Erdgas)
dargestellt, die bislang im Fokus der CCS-Forschung stehen. Hierzu werden die Arten von
biogenen Brennstoffen als Primérenergietriger und die Formen der energetischen Umwand-
lung zu Sekundéarenergietragern vorgestellt, bevor bestehende Bereitstellungskonzepte
aufgezeigt werden. Anschliefend wird fiir die Festbrennstoffe auf die Brennstoffeigen-
schaften und das Verbrennungsverhalten ndher eingegangen, bevor relevante Feuerungs-
und Vergasungsvarianten vorgestellt werden. In Kapitel 2.1.1.8 wird abschliefend auf

Biogas sowie auf Erdgasqualitéit aufbereitetes Biomethan néher eingegangen.
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2.1.1.1 Arten von biogenen Brennstoffen (Primarenergie)

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 zéhlen vor allem lebende und abge-
storbene Pflanzen und Lebewesen sowie deren Riickstinde [vgl. Kaltschmitt et al., 2009,
S.2].

Biogene Brennstoffe konnen unterteilt werden in Energiepflanzen, die eigens fiir die
Energieumwandlung angebaut werden, und Riickstédnde, 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. Energiegrésern.
Unter sonstige Biomasse féillt z. B. Mindergetreide [vgl. |[Eltrop et al. 2007, S.14f.].

Der Schwerpunkt dieser Arbeit liegt auf biogenen Primérenergietragern: Behandeltes
Altholz als Abfallstoff wird nicht ndher 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 Sekundirenergie)

Biogene Brennstoffe kénnen auf verschiedenen Wegen zu elektrischer Energie und Wéarme
umgewandelt werden (vgl. Abbildung 2.1, griin markierte Bereiche werden in dieser Arbeit
betrachtet). Als Zwischenprodukte konnen feste, fliissige und gasférmige Energietrager
erzeugt werden. Diese Sekundéarenergietrager stellen eine Veredelung des Primérener-
gietrdgers Biomasse dar, um verschiedene Eigenschaften, wie z. B. die Energiedichte,
die Handhabung oder die Transportfahigkeit, zu verbessern. Ein Grofiteil der Verede-
lungsverfahren wird fiir den Bereich der Kraftstoffe eingesetzt, da besonders bei der
mobilen Leistungsbereitstellung eine hohe Energiedichte wichtig ist [vgl. Eltrop et al.,
2007, S.19f.]. Der Bereich der Kraftstoffe wird in dieser Arbeit nicht néher untersucht,
da eine CO3-Abscheidung aus nicht-stationdren Verbrennungen duflerst unwahrscheinlich
ist. Eine zentrale COy-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 Moglichkeit, das COq in zentralen Umwandlungsanlagen
abzuscheiden [vgl. Metz et al 2005, S.78]. Diese beiden Technologiepfade stehen jedoch
ebenfalls nicht im Fokus dieser Arbeit, auf mdgliche COs-Einsparungen durch den Einsatz

von Bio-CCS-Strom im Verkehrssektor wird in Form eines Exkurses im Kapitel 5.4.3
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Abbildung 2.1: Méglichkeiten der Energiebereitstellung aus Biomasse, eigene Darstellung
auf Basis von |Eltrop et al.[[2007] S. 19]

Da die fliissigen Kraftstoffe fiir den Einsatz in stationidren Anlagen zu aufwéndig
veredelt sind, verbleiben durch ihren Ausschluss fiir die weitere Untersuchung nur die
festen und gasférmigen Brennstoffe. Das Produkt des anaeroben Abbaus, das Biogas, wird
in der Regel in dezentralen Gasmotoren verbrannt. Eine anschlieBende CO2-Abtrennung
erscheint wenig aussichtsreich, da es sich um geringe Anlagengréfien handelt, wodurch
die spezifischen COs-Sequestrierungskosten deutlich erhoht werden.

Eine interessantere Option stellt hingegen die Biogas-Aufbereitung auf Erdgasqualitit
dar (sogenanntes Biomethan): Hierbei wird neben der Trocknung und der Entschwefelung
ebenfalls bis zu 45 % CO4 abgeschieden (vgl. Kapitel 2.1.1.8.2). Dieses CO4 wird bislang an
die Atmosphére abgegeben. Haufig liegt jedoch ein wasser- und schwefelreiner COs-Strom
vor, der gegebenenfalls fiir eine Einspeicherung geeignet wére. Nachteilig wéren jedoch die
normalerweise geringen Biogasanlagengrofien, die hohe spezifische COs-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-Qualitét ist, einen gewissen Kohlenstoffdioxidan-
teil auf, der bei der anschliefenden Verbrennung in einer Gasturbine freigesetzt wird. Da
die CO2-Abscheidung aus Gasturbinen bereits Gegenstand von CCS-Forschungsvorhaben

ist, wird dieser Pfad, der zu negativen COs-Emissionen in Kombination mit Kraft-Wéarme-
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Kopplung fiihren kann, in der vorliegenden Arbeit ndher untersucht.

Als zweiter gasformiger Sekundéarenergietréger 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 Luftverhéltnis A <1 (Produkt Kohlenstoffmonoxid
CO), wihrend bei einem Luftverhdltnis von A > 1 eine vollstandige Oxidation des gesam-
ten Kohlenstoffs zu Kohlenstoffdioxid (CO32) moglich ist [vgl. Kaltschmitt et al., 2009}
S.378]. Die Vergasung ist deswegen eine duferst interessante Option, da zum einen durch
die Verbrennung der Brenngase in Gasturbinen hohe elektrische Wirkungsgrade erzielt
werden konnen (vgl. Kapitel 2.1.2.3) und zum anderen die COz-Abscheidungsvariante
Pre-Combustion auf einer vorgelagerten Vergasung basiert (vgl. Kapitel 2.1.3.1.1).

Im Bereich der festen Biomasse existieren zum einen ausschliellich 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. Sdgemehl) gepresst wird. Thre Elementarzusammen-
setzung und die brennstoffrelevanten Eigenschaften héngen vom Ausgangsmaterial ab.
Diese beiden Festbrennstoffe werden in den folgenden Unterkapiteln ndher beschrieben.

Daneben existiert Holzkohle, die durch thermochemische Umwandlung aus Biomasse
erzeugt wird. Hierbei lauft unter Warmeeinwirkung eine pyrolytische Zersetzung ab, die
ohne zusétzlichen Sauerstoff durchgefiihrt 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.378f.]. Der Wirkungsgrad der
Verkohlung betragt maximal 40 %, da die notwendige Wéarme hiufig durch eine teilweise
Verbrennung erzeugt wird. Da sich dieser Wirkungsgrad nicht weitreichend steigern
lasst, wird Holzkohle vor allem fiir stoffliche Zwecke (z.B. als Aktivkohle) eingesetzt
[vgl. [Eltrop et al., 2007, S.21]. Fir die weiteren Untersuchungen wird die Verkohlung
ausgeschlossen, da sie sich aus heutiger Sicht nicht im grofiindustriellen Mafistab durch-
setzen wird. Gleichwohl sollte die Holzkohle aufgrund der stofflichen Ahnlichkeit zur
fossilen Steinkohle als zusétzliche Option betrachtet werden, falls die CO2-Abscheidung
aus biogenen Festbrennstoffen eine zu grofie technische Herausforderung darstellen sollte.

Der in Abbildung [2.1] dargestellte thermisch-mechanische Umwandlungsschritt in Kraft
und Wéarme und der abschlieBende Schritt der mechanisch-elektrischen Wandlung in

elektrische Energie werden in Kapitel 2.1.2.1) ndher ausgefiihrt.

2.1.1.3 Bereitstellungskonzepte

Die Bereitstellung von Biomasse fiir die energetische Nutzung umfasst im Wesentlichen

die Schritte Ernte/Verfiigharmachung und Transport sowie gegebenenfalls Aufbereitung,
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Lagerung und Trocknung (vgl. Abbildung 2.2). Die Gewinnung fossiler Energietriager
unterscheidet sich zwar hinsichtlich dieser Schritte nicht erheblich, jedoch fiihrt die
geringe Energiedichte und vor allem die geringe Flachendichte biogener Energietrager
zu einem erheblichen technischen Mehraufwand: Wahrend Braunkohle iiberwiegend im
raumlich begrenzten Tagebau, Steinkohle in untertidgigen Bergbau und Erdgas/-6l per
Bohrung gefordert wird, fallen die Bereitstellungsschritte fiir die energetische Biomas-
senutzung ungleich aufwindiger aus. Ein weiterer Unterschied zwischen biogenen und
fossilen Brennstoffen besteht darin, dass biogene Brennstoffe wiahrend der Bereitstellung
weiterhin biologisch aktiv sind und ihre Brennstoffeigenschaften verdndern, wihrend

fossile Energietrager in dieser Hinsicht als inert anzusehen sind [vgl. |Tyrberg, 2011, S. 6].

5 Energiepflanzen Riickstdnde Nebenprodukte Abfille
-é £ (z. B. Chinaschilf, (z. B. Stroh, (z. B. Gtille, Industrie- (z. B. Klarschlamm,
< g Triticale) Waldrestholz) restholz) Schlachthofabfalle)
£
‘ Ernte ‘ ‘Verﬁigbarmachund ‘Verf't‘lgbarmachung‘ ‘Verﬁ,'lgbarmachung‘
o {
=]
z
2 \
% Aufbereitung Transport Lagerung/Trocknung
o (z. B. Pressen, Trocknen, (z. B. Lkw, Traktor, < (z. B. Tank, Flachlager,
Anfeuchten, Vermischen) Foérderband, Rohrleitung) Silo, Feldmiete)
g
g Umwandlung in Sekundérenergietrager bzw. in Nutz- und/oder Endenergie
F]
=2

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

Im Folgenden wird auf die spezifischen Prozessschritte fiir holzartige Biomasse, halm-
gutartige Biomasse sowie Biogassubstrate ndher eingegangen. Hierbei kann lediglich
ein kurzer Uberblick iiber géingige Bereitstellungskonzepte gegeben werden, weitere De-
tails konnen der Literatur entnommen werden, z. B. in [Eltrop et al. [vgl. 2007, S.521F.],
Kaltschmitt et al.| [vgl. 2009, S.171 1], Zethreeus et al.| [vgl. [2012].

2.1.1.3.1 Bereitstellungskonzepte fiir holzartige Biomasse Die Bereitstellungskon-
zepte flir holzartige Biomasse konnen in Abhéngigkeit vom , Ausgangsrohstoff“ sehr
unterschiedlich ausfallen. Fiir den Einsatz in grofleren Heizkraftwerken bieten sich als
Produkte vor allem Holzhackschnitzel und Holzpellets an, Stiickholz wird iberwiegend
im privaten Bereich eingesetzt. Folgende Herkunftsarten kénnen fiir die Produktion von

Holzhackschnitzeln und Holzpellets unterschieden werden [vgl. Eltrop et al., 2007, S. 53 ff.],
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[vel. [Kaltschmitt et al., 2009, S.196]:

o Waldrestholz (aus der Durchforstung, als Riickstédnde bei der Endnutzung oder als
Rinde),

o Landschaftspflegeholz,

o industrielle Be- und Verarbeitungsholzer,

o Altholz und

e Holz aus Kurzumtriebsplantagen.

Abbildung [2.3| stellt exemplarisch die Bereitstellungskette fiir Holzhackschnitzel aus
Waldrestholz dar. Hierbei wird als Ernteverfahren das teilmechanisierte Verfahren zu-
grunde gelegt, das ein Féllen des Baumes per Motorsédge und anschlielendes Vorriicken
des ganzen Baums per Seilwinde beinhaltet. Das Hacken des Waldrestholzes wird {ibli-
cherweise auf der Riickegasse bzw. der Forststrafle durchgefiihrt, anschliefend werden
die Hackschnitzel in Containern mittels Lastkraftwagen abtransportiert. Daneben exis-
tieren als Ernteverfahren das motormanuelle Verfahren, bei dem der Baum im Bestand
auf kiirzere Léngen geschnitten wird, und das vollmechanisierte Verfahren, bei dem
sogenannte Harvester den Baum fillen, vorriicken, entasten, auf Mafl schneiden und
die Krone entfernen. Diese Verfahren ziehen wiederum andere Verfahrensschritte nach
sich, auf die an dieser Stelle nicht ndher eingegangen wird. FEine Zwischenlagerung der
gefillten Baume im Bestand hat den Vorteil, dass das Holz iiber die Blatter bzw. Nadeln
schneller austrocknet und dass mit den Bléttern und Nadeln wichtige Nahrstoffe 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 regelméfig zuriickgeschnitten
oder auf den Stock gesetzt wird, wird aufgrund der begrenzten Lagerkapazititen entlang
der Verkehrswege haufig auf eine Zwischenlagerung verzichtet und der Geholzschnitt
zeitnah in Holzhackschnitzel verarbeitet [vgl. [Eltrop et al., [2007) S. 60].

Industrierestholz und Althélzer werden iiblicherweise durch stationédre Hacker in Hack-
gut umgewandelt und stehen anschliefend dem Brennholzmarkt zur Verfiigung. , Weifle®
Hackschnitzel aus rindenfreiem Holzsortimenten werden jedoch aufgrund héherer Markt-
preise in der Spanplattenindustrie eingesetzt [vgl. [Kaltschmitt et al. 2009, S. 195].

Bei der Bereitstellung von Holz aus Kurzumtriebsplantagen wird zwischen Stammholz-,
Biindel- 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 Arbeitsproduktivitét

im Vergleich zu den nachfolgenden Varianten relativ gering. Bei Biindellinien werden die
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Abbildung 2.3: Bereitstellungskette fiir Holzhackschnitzel aus Waldrestholz [Kaltschmitt,
et al., 2009, S.189]

Baume bzw. Triebe geerntet und als Biindel auf dem Feld gesammelt, wo sie zeitversetzt
gehackt werden. Fir die Bereitstellung von Energieholz werden die Hackgutlinien bevor-
zugt, da sie zu den geringsten Ernte- und Transportkosten fiihren. Hierbei werden die
Béume mit sogenannten Feldhéckslern in einem Arbeitsgang gefillt und gehackt [vgl.
Scholz et al.| 2009} S.99ff.].

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

Die Aufbereitung zu Pellets stellt die qualitativ hochwertigste Form von biogenen Fest-
brennstoffen dar, da sie iiber eine hohe Homogenitét, Energiedichte und Dosierfdhigkeit

verfiigen (vgl. Kapitel 2.1.1.4.3). Als Ausgangsmaterial wird feines und trockenes Material
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benétigt, da dem Material im Pelletierprozess maximal 1 %-Punkte bis 2 %-Punkte®
an Wasser entnommen werden, so dass sich hierfiir Sigemehl anbietet. Der spezifische,
mechanische Energieeinsatz fiir die Pelletierung (ohne Zerkleinern, Trocknen, Transport)
liegt bei ca. 40kWh/t, was ca. 1% der Energie der Holzpellets entspricht. Fiir den
gesamten Pelletierprozess ist mit ca. 4 % bis 6 % der in den Pellets enthaltenen Energie
zu rechnen [vgl. |[Eltrop et all 2007, S. 78f.].

2.1.1.3.2 Bereitstellungskonzepte fiir halmgutartige Biomasse Als wesentliches Be-
reitstellungskonzept fiir halmgutartige Biomasse haben sich in den letzten Jahren Ballen
durchgesetzt, die aus dem Schwad der Méahdrescher bzw. Schwadmaéher 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 Héckselgut, die sich jedoch in der Praxis
wegen zu hoher Kosten bzw. zu geringer Schiittdichte nicht etabliert haben. Vor dem
Pressen sollte das Stroh fiir 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 durchgefiihrt, ein Weitertransport iiber gréfiere Distanzen
ist beispielsweise mittels Sattelziigen moglich [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S. 199 ff.],
[vgl. Tyrberg, 2011, S. 24].

2.1.1.3.3 Bereitstellungskonzepte fiir Biogassubstrate Biogassubstrate liegen im Ge-
gensatz zu holzartiger oder halmgutartiger Biomasse hdufig mit einem deutlich héheren
Wassergehalt vor. Die Silagebereitung hat sich fiir frisch geerntete Energiepflanzen als
Konservierungsmethode durchgesetzt. Bei der Silagekonservierung werden iiblicherweise
selbstfahrende Feldhécksler und Traktorgespanne zum Transport vom Feld zum Silo
eingesetzt. Die moglichst fein gehickselte Biomasse wird verdichtet und luftdicht ver-
schlossen. Fiir organische Abfélle mit hdufig noch héheren Wassergehalten haben sich
Pumpverfahren bzw. Tankwagen etabliert, die aus Kostengriinden ebenfalls nur geringe

Transportdistanzen ermoglichen [vgl. Kaltschmitt et al., [2009} S.212f.].

30Obwohl 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 diirfen [vgl. Thompson und Taylor} 2008, S.20], wird in dieser Arbeit zur
besseren Versténdlichkeit die ,Einheit“ %-Punkt verwendet, um die (absolute) Differenz zwischen zwei
in % angegebenen Grofen darzustellen.
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2.1.1.4 Brennstoffeigenschaften fester Biomasse

In diesem Abschnitt werden die biogenen Brennstoffeigenschaften dargestellt, die fiir eine
erste technische Beurteilung der Kombination von Biomasse, KWK und CCS relevant
sind. Diese werden zu den fossilen Brennstoffeigenschaften in Vergleich gesetzt, da fossile
Energietrager bislang im Fokus der CCS-Forschungsaktivitaten stehen. Zunachst werden
die Elementarzusammensetzung und die brennstoffrelevanten Eigenschaften vorgestellt,

bevor auf die physikalisch-mechanischen Eigenschaften néher eingegangen wird.

2.1.1.4.1 Elementarzusammensetzung Pflanzliche Biomasse besteht aus insgesamt 26
biologisch notwendigen Elementen. Dabei handelt es sich zundchst um die drei Hauptele-
mente Kohlenstoff, Wasserstoff und Sauerstoff, die das Ergebnis der Photosynthesetétig-
keit (vgl. Kapitel 2.3.2) und der Wasseraufnahme darstellen. Die sechs Hauptnahrstoffe
Stickstoff, Kalium, Phosphor, Kalzium, Magnesium und Schwefel sowie das Element Chlor
unterstiitzen den stofflichen Aufbau der Biomasse. Dabei z&hlt Chlor im eigentlichen
Sinne nicht zu den Néhrstoffen, sondern stellt einen Begleitstoff des Diingemittels dar,
auch wenn es einen nennenswerten Anteil hat. Dariiber 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 maflgeblich beeinflussen
[vel. [Kaltschmitt et al., 2009, S.338{f.], [vgl. Eltrop et al., [2007} S.831.].

Abbildung 2.4 stellt die Anteile an Kohlenstoff, Wasserstoff und Sauerstoff in verschie-
denen biogenen Brennstoffen dar. Die genauen Angaben, die fiir die Elementaranalyse
verwendet werden, sind im Anhang in Tabelle |A.1 zu finden.* Die gleichen Angaben sind
fiir 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 gegeniiber den biogenen Brennstoffen
einen um ca. 20 %-Punkte bis 30 %-Punkte hoheren Kohlenstoffgehalt aufweisen. Dafiir ist
bei den biogenen Brennstoffen der Sauerstoffgehalt um etwa den gleichen Betrag hoher als
bei den Kohlen. Braunkohle nimmt hierbei eine Zwischenrolle ein, da sie erdgeschichtlich
jinger als Steinkohle ist und somit der Biomasse im Kohlenstoff- und Sauerstoffgehalt
dhnelt.

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-

ausstof erheblich beeinflussen: Durch sie werden Stickstoffoxide (NOy), Schwefeldioxide

*Als Datenbasis werden zehn Braunkohlesorten und 16 Steinkohlesorten (davon zehn Steinkohlesorten fiir
Chlorgehalte) verwendet. Diese ergeben sich aus 44 Braunkohle- und 66 Steinkohlesorten in |Fritsche
[vgl. 2010a], da lediglich Datensétze mit zumindest mittlerer Datenqualitdt und bei Angabe mehrerer
Jahre fir 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 fiir Biomasse aus Hartmann et al.| [2000b S.148f.], fiir Kohle
aus |Fritsche| [2010a]

(SO2) und Chlorwasserstoffe (HCI1) gebildet [vgl. [Eltrop et al., 2007}, S.84]. Diese Luft-
schadstoffe kénnen sich ebenfalls im Rahmen der COs-Abscheidung negativ auswirken
(vgl. Kapitel 2.1.3.1). Zunéchst ist im Bereich der Stickstoff- und Schwefelgehalte eine

deutlich grofiere Schwankung innerhalb der Kohlen als fiir die biogenen Brennstoffe

festzustellen. Die Stickstoffgehalte von holzartiger Biomasse liegt mit weniger als 0,5 %
deutlich unter den Werten fiir die Kohlen. Der hohe Maximalwert fiir Laubholz ist zwar in
der Hohe in den Primérdaten enthalten, kann jedoch aufgrund des einmaligen Auftretens
als Ausreifler angesehen werden. Der Stickstoffgehalt von Getreidekornern liegt mit 1,9 %
hoher als bei den Kohlen. Die Schwefelgehalte aller Biomassen liegen deutlich unter den
Schwefelgehalten der Kohlen. Den hochsten Chlorgehalt weist Getreidestroh auf, das
durch die Diingung 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, wahrend Kalzium eine entgegengesetzte Wirkung
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Abbildung 2.5: Mittlere, minimale und maximale Gehalte an N, S, CI in biogenen Fest-
brennstoffen im Vergleich zu Braun- und Steinkohle, eigene Darstellung
mit Daten fiir Biomasse aus Hartmann et al.| [2000b S.148f.], fiir Kohle
aus |Fritsche| [2010a]

hat [vgl. [Hartmann et al. [2000a, S.102f.]. Abbildung [2.6 zeigt, dass die Magnesium-

gehalte aller Biomassen einheitlich bei ca. 0,1 % liegen, wahrend es beim Kalium- und

Kalziumgehalt erhebliche Unterschiede gibt: Holzartige Biomasse weist die niedrigsten
Kaliumgehalte auf, wihrend sie leicht hohere Gehalte an Kalzium beinhaltet, was deutlich
hoéhere Ascheerweichungstemperaturen gegeniiber den anderen Biomassen erwarten ldsst
(vgl. Kapitel 2.1.1.4.2).

Ahnlich genaue Angaben fiir die Gehalte an Kalium, Magnesium und Kalzium sind in
der Literatur fiir 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 betrigt zwischen 3 % und 15 %.
Bei einem realistischen Aschegehalt von 10% ergibt sich iiberschlagig ein Kalzium-
bzw. Kalzium- und Magnesiumgehalt im Brennstoff von ca. 0,3 % bis 1,5 %, der in dem

Bereich der untersuchten Biomassen liegt. Fiir Kalium werden keine Angaben bei der
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Aschezusammensetzung gemacht, was auf deutlich niedrigere Gehalte hindeutet [vgl.
Strauf}; 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 fiir Biomasse aus Hartmann
et al.| [2000b] S. 148f.]

2.1.1.4.2 Brennstoffrelevante Eigenschaften Unter die brennstoffrelevanten Eigen-
schaften fallen das Ascheerweichungsverhalten, der Wassergehalt, der Aschegehalt, der
Anteil an fliichtigen Bestandteilen und der Heizwert, die im Folgenden naher ausgefiihrt
werden. Die genauen Angaben fiir 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-
grofe), Erweichungsbeginn (Abrundung der Kanten), Halbkugelpunkt (Halbkugel-Form)
und FlieBpunkt (Probekérper auf 33 % der Ursprungshohe 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 Warmeiibertragungsflichen fiithren kénnen,
wodurch Hochtemperaturkorrosion begiinstigt wird [vgl. Eltrop et al., 2007, S.87f.].
Die Ascheerweichungstemperaturen werden mafigeblich 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 fiir Bio-
masse aus [Hartmann et al. [2000b}, S. 148{.], fir Steinkohle aus
, Anhang 8], fiir Braunkohle aus Muhammadieh| [2007, S. 117]

Fir holzartige Brennstoffe liegen die Ascheerweichungstemperaturen oberhalb bzw. im
gleichen Bereich wie fiir Stein- und Braunkohle (vgl. Abbildung 2.7). Der Sinterbeginn fiir
Getreidekorner ist mit durchschnittlich 705 °C sehr niedrig; der FlieBpunkt ist bereits bei
850 °C erreicht. Insgesamt liegen die Ascheerweichungstemperaturen aller nicht-holzartigen

Biomassen unter den Werten fir Stein- und Braunkohle.

Wassergehalt Der Wassergehalt ist das Verhaltnis zwischen dem in der Biomasse
enthaltenen Wasser und der feuchten Biomasse (inkl. Wasser). Dahingegen wird unter
der Brennstofffeuchte das Verhéltnis 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-
fungswérme im Rauchgas in der Regel nicht mehr genutzt werden kann. Formel 2.1 zeigt
die Berechnung des Heizwertes im feuchten Zustand (Hy). Hiywf ist der Heizwert im
wasserfreien Zustand und w der Wassergehalt. Ahy,o = 2,441 MJ/kg stellt die Verdamp-
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fungswirme von Wasser bei 25°C dar [vgl. Hartmann et al., 2000a), S. 7].° Wenn ein Teil
des im Rauchgas enthaltenen Wasserdampfes auskondensiert und energetisch genutzt
wird, so reduziert sich der Subtrahend im Zahler der Formel 2.1. Wird der Wasserdampf

vollstdndig auskondensiert, so handelt es sich um den Brennwert.

Hy = Hywt- (1 —w) — Ahp,o - w (2.1)

Brennstoffe wie Kohle oder Biomasse verfiigen immer iiber 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 enthélt mit durchschnittlich 53,4 % deutlich mehr Wasser (Schwankungsbreite
von 50 % bis 56 %) [vel. |Fritsche) [2010a], wihrend 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
ypassive” Lufttrocknung auf 10 % bis 20 % reduziert werden. Halmgutartige Biomasse
und Getreidekorner, die im Sommer geerntet werden, haben maximal 15 % Wassergehalt.
Holzpellets haben in der Regel einen Wassergehalt von 7% bis 10 %, da diese aus
lufttrockenem Sdgemehl 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 Lagerfahigkeit eingeschréankt, da bereits ab 16 %
Wassergehalt ein biologischer Substanzabbau durch Pilze und Bakterien einsetzt und sich
das Risiko einer Selbstentziindung erhéht [vgl. Hartmann et al.,|2000a, S. 7]. Zum anderen
kann sich durch den hoheren Wassergehalt die Verbrennungstemperatur und damit
die Feuerungswéarmeleistung im Kessel reduzieren. Dariiber hinaus bewirkt der héhere
Wassergehalt eine hohere Dichte der Biomasse, was unter Umstédnden die Transportkosten

beeinflussen kann.

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

®In dieser Arbeit werden grundsétzlich GroBengleichungen dargestellt, die unabhéngig von den verwendeten
Einheiten die mathematische Beziehung zwischen Groflen beschreiben [vgl. Blankenburg} (2011} S.5]. In
der Regel werden im Text und im Formelzeichenverzeichnis jedoch fiir alle Groflen die in dieser Arbeit
verwendeten Einheiten angegeben, um die Nachvollziehbarkeit der Formeln zu erhéhen.
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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%, wahrend 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, fliichtige Bestandteile und Heizwerte von biogenen Fest-
brennstoffen im Vergleich zu Braun- und Steinkohle, eigene Darstellung
mit Daten fiir Biomasse aus Hartmann et al.| [2000b S.148f.], fiir Kohle
aus [Fritsche| [2010a] (Aschegehalt und Heizwert) sowie aus
|et_aE| 2009} S. 360, S.365] (fliichtige Bestandteile)

Die fliichtigen 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 fliichtigen Bestandteilen bestimmt erheblich

die Konstruktion des Feuerraums, da ein hoher Anteil an fliichtigen Bestandteilen einen

groBeren Feuerraum und eine erhohte Sekundérluftzufuhr bedingt [vgl. Kaltschmitt et al.l
2009} S.355f.]. Abbildung 2.8/ ldsst im mittleren Diagramm erkennen, dass der Anteil

an fliichtigen 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 Warmemenge je Brennstoffmasse, die bei der vollstandigen Oxida-

tion des Brennstoffs abgegeben werden kann. Dabei ist diejenige Energie nicht enthalten,
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die als Kondensationswéirme des Wasserdampfes im Abgas an die Umwelt abgegeben wird
(auBler bei Brennwerttechnik). Der spezifische Heizwert im wasserfreien Zustand ist bei der
Steinkohle mit 28 MJ/kg deutlich hoher als bei den biogenen Brennstoffen, die zwischen
17MJ/kg und 19 MJ/kg liegen. Der deutlich hohere Heizwert der Steinkohle lasst sich
durch den sehr geringen Sauerstoffgehalt (ca. 10 %) und dem gegeniiber Biomasse hohen
Anteil an Kohlenstoff und Schwefel erklaren, die unter Wéarmeabgabe oxidieren kénnen
(vgl. Abbildung 2.8). In der Praxis wird der Heizwert vom tatséchlichen 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 zéhlen unter anderem die Schiittdichte, die Groflenverteilung und die

Briickenbildungsneigung.

Schiittdichte Die Schittdichte ist der Quotient aus der Masse und dem geschiittetem
Volumen des Energietriagers. Mit steigendem Lufteinschluss zwischen den einzelnen Brenn-
stoffstiicken sinkt die Schiittdichte. Rohe Braun- und Steinkohlen bestehen aus Brocken
unterschiedlicher Grofle, die fiir die Verbrennung gemahlen werden, und haben eine
Schiittdichte von 650 kg/m? bis 750 kg/m? (Braunkohle) bzw. 750 kg/m? bis 1000 kg/m?
(Steinkohle) [vgl. Merklinger} 0. J., S.1]. Holzartige Biomasse kann fiir die Verbrennung
in Heizkraftwerken entweder als Rundholz, als Holzhackschnitzel oder als Holzpellets
vorliegen. Dabei ist die Schiittdichte von Holzpellets mit 650 kg/m? am héchsten, wihrend
Holzhackschnitzel einen Wert von 175kg/m? bis 271 kg/m? erreichen (bei 15 % Wasserge-
halt, vgl. Abbildung 2.9). Eine ebenfalls sehr hohe Schiittdichte mit 760 kg/m? weisen
Getreidekorner auf. Halmgutartige Brennstoffe werden iiblicherweise zu Quaderballen
von ca. 2m Linge gepresst. Die Schiittdichte dieser Ballen liegt zwischen 140kg/m? und
190 kg/m?3.

Wird die in Abbildung 2.9 dargestellte Schiittdichte 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
Energietragern und ist von besonderem Interesse, wenn die Brennstoffe iiber gréfiere
Strecken transportiert werden. Darauf wird in der Analyse der Nachhaltigkeit in Kapitel |5

néher eingegangen.

GroBenverteilung und Briickenbildung Die PartikelgréBenverteilung bei Hackgut wird
beispielsweise nach der ONORM M7133 in drei Klassen eingeteilt: G 30, G 50 und G 100.
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Abbildung 2.9: Schiittdichte von biogenen Festbrennstoffen im Vergleich zu Braun- und
Steinkohle, eigene Darstellung mit Daten fiir Biomasse aus
2007, S.89f], fiir Steinkohle aus Merklinger| [o. J., S.1]

Neben zulédssigen Maximalwerten fiir Kantenldnge und Querschnitt wird ebenfalls der
maximale Feinanteil begrenzt [vgl. [Eltrop et al., 2007, S. 88].

Unter Briickenbildung versteht man das Entstehen von Hohlrdumen bei der Brennstoff-

entnahme aus Pufferspeichern, wodurch die Brennstoffversorgung unterbrochen werden
kann. Die Briickenbildung wird durch einen erhéhten Wassergehalt, hohe Schiitthchen
und den Anteil an Uberlingen begiinstigt [vgl. Eltrop et al. 2007, S.89]. Durch den

niedrigen Wassergehalt und das Fehlen von Uberléingen entstehen bei Steinkohlen nur

selten Briicken. Ein dhnliches Verhalten weisen Holzpellets auf, so dass im Gegensatz zu
Holzhackschnitzeln hier auch hohe Mitverbrennungsanteile von 50 % in konventionellen
Kohlekraftwerken erreicht werden kénnen [vgl. [Vogel et al., 2011, S.4], [vgl.

ot all 0T . 2).

2.1.1.5 Verbrennungsverhalten fester Biomasse

Im Folgenden wird auf die thermo-chemische Umwandlung und die Schadstoffbildung

fester Biomasse nédher 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 Warmeenergie frei. Der Vorgang der thermo-chemischen Umwandlung
kann in vier Teilprozesse unterteilt werden, die sich vor allem im Temperaturniveau und
im Luftverhaltnis 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 dhnliche Weise

statt.

Feststoff Gase
Trocknun
Wa&rme g> ~ —® H20
N
[0}
=
trockenes Holz
MHolztr.= 100 %
Pyrolytische
Zersetzung \j
5 MGase= 85 % H CO, Hp, CHs, CoHim
Warme = HCN, NH;, NO, NO,, N;0, N,
Kohlenstoff /
mcg = 15 % ( I
- Vergasung
O2 (Primariuft) weeeeeseeeeesiecesemenelinnns — > CO—»
O2 (Sekundérluft) Oxidation -
Sol| &2
ES| 53
Asche 55l 2%
Masche = 1% (‘5 o
\
Abgas
CO,, H,0, O, N,
NO, (N,O, NO,)

=
© Wasser @Brennstoff (L ) Kohlenstoff Asche

Abbildung 2.10: Umwandlungsschritte des biogenen Brennstoffs wihrend der Verbren-
nung [Kaltschmitt et al., 2009} S. 398]

Wiahrend der Aufheizung und Trocknung (0 °C bis 200 °C) wird unter Wéarmezufuhr das
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im Brennstoff gespeicherte Wasser in Form von Wasserdampf abgegeben. Anschlielend
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, Pyrolysedl bzw. -koks (450 °C
bis 600 °C) entstehen [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S.377ff.]. Bei Biomassen werden
typischerweise 85 % der Trockenmasse als Brenngas freigesetzt (vgl. Abbildung 2.10),
wahrend bei Steinkohle der Anteil der fliichtigen Bestandteile bei maximal 30 % bis 40 %
liegt (vgl. Kapitel 2.1.1.4.2)).

In der anschlieSenden Phase der Vergasung (500 °C bis 1000 °C) wird bei lokal un-
terstochiometrischer Sauerstoffzufuhr der noch vorliegende Kohlenstoff (ca. 15 % des
Trockenbrennstoffs) zu Kohlenstoffmonoxid teilverbrannt. Abschlieend werden die in der
Pyrolyse und Vergasung (700 °C bis 1200 °C) entstandenen Brenngase unter Sauerstoft-
iiberschuss und unter Warmefreigabe zu Kohlenstoffdioxid und Wasserdampf oxidiert
[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S.380]. Dabei steht der im Brennstoff enthaltene Sauerstoff
(ca. 40 % bis 50 %) fir die Oxidation ebenfalls zur Verfiigung, so dass der ,externe*

Sauerstoffbedarf gegeniiber fossilen Energietragern geringer ausfallt.

2.1.1.5.2 Schadstoffbildung Die Schadstoftfbildung im Verbrennungsprozess ist vor
allem deswegen von Interesse, weil das Rauchgas bei dem bislang géngigsten COs-Ab-
scheidungsverfahren mittels Monoethanolamin moglichst geringe Verunreinigungen an
Staub, SO2, NOyx und Og aufweisen sollte [vgl. Fischedick et al., 2007, S.218].

Neben Wasserdampf und Kohlenstoffdioxid, die die gewiinschten Ergebnisse der voll-
stdndigen Verbrennung darstellen, ergeben sich ebenfalls Produkte unvollstédndiger Ver-
brennung und weitere Emissionen wie Staub, Schwefel- oder Stickoxide. Als Produkte
unvollstdndiger 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 gentigend Verbrennungsluft weitestgehend vermieden werden kénnen [vgl. Eltrop
et al., 2007}, S.100]. Bei der Verbrennung von holzartigen Abfillen 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 zdhlen neben Staub, Schwefel- und Stickoxiden auch
Chlorverbindungen, fiir die zum einen jeweils gesetzliche Emissionsgrenzwerte gelten und
die zum anderen Auswirkungen auf die Auswahl des COg-Abscheidungsverfahrens haben
konnen (vgl. Kapitel 3.2.2.2).

Staube sind schwebefidhige Feinpartikel von bis zu 100 pm Grofle, die entweder Produkte

vollstdndiger Verbrennung, wie z. B. Aschebestandteile, oder Produkte unvollstdndiger
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Verbrennung, wie z. B. Ruf}, sein kénnen. Die Mehrheit der Feinpartikel bei moderner
Biomasseverbrennung besteht aus Produkten vollstdndiger Verbrennung. Ein direkter
Zusammenhang zwischen Aschegehalt und Staubemissionen besteht allerdings nicht:
Halmgutartige Brennstoffe emittieren trotz geringerer Aschegehalte grofiere 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 SOs und
zu 1% aus SOs, die jeweils in Verbindung mit Wasserdampf zu korrosiver Schwefelsiaure
(H2SO4) reagieren kénnen. SOg stellt zwar die fiir Schwefel hochste Oxidationsstufe dar,
wird jedoch bei atmosphéarischem Druck nur mit Hilfe von Katalysatoren erreicht. Neben
dieser gasformigen Freisetzung iiber die Abgase kann ein Teil des Schwefels, der iiber
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.101f], [vgl. Joos| 2006, S.85], [vel. SWFLI |2008-2013].

Stickstoffoxide (NOx) bestehen zu 95 % aus NO und zu 5 % aus NOy. NOy kann auf
drei Arten gebildet werden: Aus dem Brennstoffstickstoff, thermisch oder prompt. Die
zwei letztgenannten Arten kénnen vernachléssigt werden, da diese erst ab 1500 °C im
nennenswerten Umfang entstehen konnen. Die Bildung von NOy aus dem Brennstoffstick-
stoff nimmt ebenfalls mit sinkender Brennraumtemperatur und in unterstéchiometrischer
Umgebung ab, da hier vor allem der erwiinschte molekulare Stickstoff (Ng) gebildet wird.
Um die NOy-Emissionen dariiber hinaus gering zu halten, kénnen Verbrennungsluft oder
Brennstoff gestuft werden oder Reduktionsmittel zugegeben werden. Bei der gestuften
Luftzufiihrung wird im Bereich der Primérluft unterstéchiometrisch verbrannt, damit
moglichst wenig Stickstoff oxidieren kann, und es wird im Bereich der Sekundérluft ausrei-
chend Sauerstoff eingebracht, um einen méglichst optimalen CO-Ausbrand zu erreichen.
Bei der Brennstoffstufung wird in die NOy-reichen ,Zwischenabgase® ein zweiter Brenn-
stoff eingebracht, der das NOy reduzieren soll. Bei der Zugabe von Reduktionsmitteln
wird beispielsweise Ammoniak oder Harnstoff in die Brennkammer eingediist, wodurch
NOy abgebaut wird. Abschlielend ist festzuhalten, dass ein erhéhter Stickstoffgehalt im
Brennstoff in der Regel auch zu héheren NOy-Emissionen fiithrt [vgl. Eltrop et al., 2007,
S.102t].

Bei der Verbrennung von Halmgiitern konnen Chlorverbindungen entstehen, die (zu-
sammen mit SOy) starke Auswirkungen auf Verschmutzung, Verschlackung und Korrosion
haben kénnen. 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 groflen Feuerungen deutlich iibertroffen wird [vgl. Eltrop et al., 2007,
S.100f.].
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2.1.1.6 Feuerungsvarianten fiir feste Biomasse

Um feste Biomasse zu verbrennen, existieren im Wesentlichen drei technische Varianten,
die in Groflenordnungen gebaut werden, die fiir CCS-Mafistédbe relevant sind. Aufgrund
der spezifischen Investitionskosten (vgl. Kapitel 2.2.1) wird eine Anlagengrofie mit einer
Feuerungswérmeleistung (FWL) ab 50 MW als relevant angesehen. Die drei technischen
Varianten sind Festbettfeuerungen, Wirbelschichtfeuerungen und Staubfeuerungen. Die
Verfeuerung von gasférmiger Biomasse (Biomethan) wird in Kapitel 2.1.2.3 nidher behan-
delt.

Die Vorschubrostfeuerung als Variante der Festbettfeuerung wird mit Feuerungswarme-
leistungen von bis zu 50 MW bis 60 MW errichtet und ist besonders fiir Brennstoffe mit
einem hohen Wassergehalt geeignet. Hierbei wird der Brennstoff mittels einer Férder-
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

gefordert und durchlduft wihrenddessen die Phasen der Trocknung, Pyrolyse, Entgasung

und Verbrennung [vgl. [Eltrop et al 2007, S.1201f.], [vgl. [Strauf}, 2006, S. 138].

Ascheaustragung

Priméarluftzufuhr

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 Primérluf-
teindiisung von unten in der Schwebe gehalten. Die Verbrennung findet bei 800 °C bis
900 °C statt, so dass nur geringe Mengen an NOy gebildet werden und die Gefahr von

Versinterungen reduziert ist. Bei der stationdren Wirbelschichtfeuerung (FWL bis ca.
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50 MW, neuere Anlagen bis zu 300 MW) wird der Brennstoff auf ca. 90 mm aufgemahlen
und von der Primérluft in der Schwebe gehalten. Dahingegen betréigt die Brennstoffgrofie
bei der zirkulierenden Wirbelschichtfeuerung ca. 40 mm und das Wirbelbett wird durch
eine starkere Primérluftzugabe aus der Wirbelbrennkammer nach oben ausgetragen. Im
nachgeschalteten Zyklon wird das Wirbelbett vom Rauchgas getrennt und wieder in die
Wirbelbrennkammer zuriickgefiihrt (vgl. Abbildung 2.12). Zirkulierende Wirbelschich-
ten werden bis zu einer Feuerungswérmeleistung von 250 MW (neuere Anlagen bis zu
1000 MW) ausgefiihrt [vgl. Eltrop et al., 2007, S.122f.], [vgl. Cavezzali et al., [2009, S. F-5].

Warme-
tauscher
Brennstoffe
riickfahrung
Sekundarluft
Verbren-
nungsluft Ny T Rauchgas Rauchgasreinigung,
4 Primarluft Verbrennungsluft-

vorwarmung, Kamin

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

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

Die Wéirmeenergie in den Rauchgasen wird anschlieend an das Arbeitsmedium Wasser
iibergeben, das zu iiberhitztem Wasserdampf erwiarmt wird (im kleineren Leistungsbereich
kann auch Thermodl zum Einsatz kommen). Hierfiir zirkuliert das Wasser in Stahlrohren,
die sich an den Wénden der Brennkammer oder im spéteren Rauchgasweg befinden. In
der sogenannten Trommel wird der Wasserdampf vom Wasser getrennt, um diesen Dampf
weiter zu tiberhitzen, bis die gewiinschten Dampfparameter (Druck, Temperatur) fir die
nachfolgende Dampfturbine erreicht sind (vgl. Kapitel 2.1.2.2). Diese Uberhitzungsrohre

weisen die hochsten Oberflichentemperaturen und somit die grofite Korrosionsgefahr auf.
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2.1.1.7 Vergasungsvarianten fiir feste Biomasse

Neben der direkten Verbrennung der Biomasse kann als ein Zwischenschritt ebenfalls ein
Produktgas erzeugt werden (vgl. Kapitel 2.1.1.2)), das anschlieend in einer Gasturbine mit
einem hoheren 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 ndher vorgestellt, da sie elementarer
Bestandteil einer der derzeit aussichtsreichsten COz-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
fiir die Vergasung notwendige Wéarmeenergie kann entweder durch eine Teilverbrennung
(autotherm) erzeugt oder von aufien (allotherm) hinzugefiigt 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 {f.].

1 T ﬂﬂl

‘ Brennstoff

Vergasungsmittel
(Luft, Sauerstoff,
Wasserdampf etc.)

|:> Produktgas

1 i) ¢
Festbettvergaser Wirbelschichtvergaser Flugstromvergaser

(zirkulierend)

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

Neben den brennbaren Gasen (Hz, CO und CHy) und Inertgasen (H2O und COz) enthélt
das Produktgas ebenfalls Verunreinigungen wie Teere (Kohlenwasserstoffverbindungen)
und Partikel. Diese miissen herausgefiltert werden oder durch ein hohes Temperaturniveau
vermieden werden, um eine anschliefende Nutzung in einer Gasturbine oder einem
Gasmotor ohne Ablagerungen oder Korrosion zu erméglichen. Als Filtertechniken werden
Anlagen wie Zyklone, Gewebefilter, Elektrofilter und Wéscher eingesetzt, die ebenfalls
bei der Rauchgasreinigung Anwendung finden [vgl. Kaltschmitt et al., [2009} S. 628 f.],
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[vel. [Larson et al., [2005| S. 10].

2.1.1.8 Biogas und Biomethan

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

Im Folgenden werden zunéchst die relevanten Gaseigenschaften vorgestellt, bevor auf

die Reinigungsverfahren und den derzeitigen Status quo naher eingegangen wird.

2.1.1.8.1 Gaseigenschaften Biogas besteht hauptsichlich aus Methan und Kohlenstoff-
dioxid sowie aus unerwiinschten Begleitstoffen wie Schwefelwasserstoff und Wasserdampf
(vgl. Tabelle 2.1)). Hierbei handelt es sich nicht um Massenanteile, wie fiir Festbrenn-
stoffe {iblich, sondern um Stoffmengen- bzw. Molanteile, die fiir gasférmige Brennstoffe
gewohnlich angegeben werden. In Tabelle [2.1/ sind ebenfalls die Anforderungen an das
aufbereitete Biogas gemafi DVGW G260/G262 enthalten, um dieses in das Erdgasnetz
einspeisen zu kénnen (sogenanntes Biomethan).

Des Weiteren miissen ein definierter Brennwert (Hg) und Wobbe-Index (Wg) eingehalten
werden. Wéhrend bei Festbrennstoffen iiblicherweise der Heizwert angegeben wird, wird
bei gasférmigen Brennstoffen der Brennwert verwendet, da die in den Rauchgasen
enthaltene Kondensationsenergie hdufig genutzt wird. Der Wobbe-Index ist das Verhéltnis
aus dem Heizwert und der Quadratwurzel der Dichte. Die Einhaltung dieses Wertes ist
fiir den Verbrennungsprozess sehr wichtig, da gréfiere Abweichungen beispielsweise zu
Ruf3- oder CO-Bildung fiithren kénnen [vgl. Nordmeyer, 2008, S.183]. Der Brennwert
von Roh-Biogas liegt in einem Bereich von 5,5 kWh/m? bis 7,5 kWh/m?, der Brennwert
von Biomethan zwischen 9,0kWh/m? und 11,0 kWh/m?. Fiir die Einspeisung in das
Erdgasnetz wird ein Brennwert von 8,4kWh/m? bis 13,1 kWh/m? gefordert. Der Wobbe-
Index von Roh-Biogas liegt zwischen 5,5 kWh/m?3 und 10,0 kWh/m?, der Wobbe-Index
von Biomethan in einem Bereich von 11,0kWh/m? bis 15,0 kWh/m?. Fiir die Einspeisung
in Erdgasnetze der Gruppe L (low) reichen geringere Wobbe-Indizes von 10,5 kWh/m3
bis 13,0 kWh/m3, wihrend fiir Erdgasnetze der Gruppe H (high) ein Wobbe-Index von
12,8 kWh/m? bis 15,7 kWh/m?3 gefordert wird [vgl. Schulte-Schulze Berndt|, 2008, S. 74],
[vel. DVGW, 2008, S.13].

Eine Aufbereitung und Einspeisung des Biogases bietet sich an, da hiufig bei der direk-
ten Verbrennung in dezentralen Blockheizkraftwerken die Warme nicht vollstédndig genutzt

werden kann. Fiir die in dieser Arbeit untersuchte Kopplung von Biogas-Heizkraftwerken

41



2 Grundlagen

Tabelle 2.1: Zusammensetzung von Roh-Biogas und Biomethan sowie Erdgasqualitit
gemifl 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 (CHy) 45 % bis 70 % 80 % bis 99 % gemafl Brennwert
Kohlenstoffdioxid 25 % bis 55 % <1% bis 5% <6 %
(CO2)
Stickstoff (Ng) 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- 10 mg/m? bis < 1mg/m3 <5mg/m?3
serstoff (HaS) 30g/m?
Wasserstoff (Hs) < 200 ppm < 500 ppm <5%
Siloxane (SiOx) <0,1mg/m? bis  <1mg/m?3 k. A.

5mg/m?
Kohlenwasser- < 100 ppm <10 ppm < Kondensationspunkt
stoffe (CxHy)
Wasser (H20) gesattigt (100 % <0,3mg/m? < Kondensationspunkt

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

mit COsz-Abscheidung ist eine Biogas-Aufbereitung und Einspeisung in das Erdgasnetz
ebenfalls notwendig, um das Biomethan zu groflen Gasturbinen zu transportieren, fir
die es bereits Untersuchungen zur COs-Abscheidung gibt und die iiblicherweise fiir den

Brennstoff Erdgas ausgelegt sind.

2.1.1.8.2 Reinigungsverfahren Auch fiir den Einsatz in den dezentralen Blockheiz-
kraftwerken wird das Biogas bereits entfeuchtet, da das Biogas nach dem Fermenter zu
100 % wassergeséttigt ist, und entschwefelt, um die Standzeit der Motoren zu verlangern.
Um die nach DVGW Arbeitsblatt 260 geforderte Gasqualitét zu erreichen, ist jedoch eine
weitere Feinreinigung notwendig. Hierunter fallen vor allem eine Entstaubung, weitere
Trocknung und Entschwefelung sowie eine COy-Abtrennung [vgl. Hofmann et al.| 2009,
S.25f.].

Als Entschwefelungsverfahren kénnen biologische Verfahren im Fermenter oder einer

spateren Prozessstufe zum Einsatz kommen, bei denen durch Zugabe von Sauerstoff die
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Bildung von Schwefelbakterien unterstiitzt wird, die unerwiinschten 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 impréagnierter oder dotierter
Aktivkohle entschwefelt werden [vgl. [Kaltschmitt et al., 2009, S.896f.].

Fiir die CO2-Abtrennung aus Biogasanlagen werden Verfahren eingesetzt, die auch fiir
die Aufbereitung von Roh-Erdgas verwendet werden. Ublicherweise werden alkalische
Aminwiéschen, die Druckwechseladsorption und die Druckwasserwische zum Einsatz ge-
bracht [vgl. Kaltschmitt et al., 2009| S. 897], [vgl. denal |2012a, S.1{.]. Die CO2-Abtrennung
durch Aminwéschen gelingt, indem das CO2 mit dem Absorbens eine chemische Verbin-
dung eingeht. Anschlieflend wird dem Absorbens durch Warmezugabe das COgy wieder
ausgetrieben (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2). Bei der Druckwechseladsorption wird das im Biogas
enthaltene COy unter Druck (ca. 10 bar) an Aktivkohle adsorbiert. Die Regeneration
der Aktivkohle erfolgt durch Luftspiilung bei atmosphérischem Druck, so dass mindes-
tens zwei parallele Waschkolonnen benétigt werden. Im Druckwasserwéascheverfahren
durchstromt 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 CO5 und HsS durch die Wassertropfen absorbiert. Auch moglicherweise
enthaltene Stdube und Mikroorganismen werden hierdurch entfernt [vgl. Kaltschmitt
et al) [2009, S.898ff.]. Bei den beiden letztgenannten Verfahren liegt das Biomethan
anschliefend auf einem Druckniveau vor, das eine Einspeisung in das Hochdrucknetz
(I bar bis 4bar bzw. 4bar bis 16 bar) ermdoglicht [vgl. Hofmann et all 2009, S.51f.].
Hierdurch wird das Problem in Niederdrucknetzen umgangen, dass héufig im Sommer
der ortliche Erdgasverbrauch unter die eingespeiste Biomethanmenge féllt [vgl. Hofmann
et al., 2009, S.191f.].

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 Gréflenordnung von Biogasanlagen eingesetzt werden
[vgl.|Urban et al., 2009} S.61]. Als besonders aussichtsreich werden die Membranverfahren
eingeschétzt, die auf Basis unterschiedlicher Permeabilititen 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 Erdgasqualitdt 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 erhoht; bis zum

Jahr 2013 wird mit einem Zuwachs auf 133 Anlagen gerechnet. Diese Anlagen erzeugen
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eine Einspeiseleistung von 94000 m?/h, was bei einem Heizwert von 10kWh/m? einer
Feuerungswérmeleistung von 940 MW entspricht. Als Biogasreinigungsverfahren gewinnt
die Aminwéasche immer mehr an Bedeutung und hat mittlerweile mit 33 Anlagen die
klassische Druckwechseladsorption (PSA) mit 17 Anlagen sowie die Druckwasserwésche
mit 22 Anlagen tiberholt [vgl. Beil, 2008, S. 16], [vgl. denal 2012a;, S.1f.].

Im européischen Ausland sind bis zum Jahr 2009 rund 60 Anlagen zur Biogasaufbe-
reitung auf Erdgasqualitiat (vor allem in Schweden, den Niederlanden und der Schweiz)
errichtet worden [vgl. Hofmann et al., 2009, S.34f.]. Hier wird bevorzugt die Druckwas-
serwasche verwendet (z.B. in Schweden zu 80 % bis 90 %) [vgl. Hofmann et al., 2009,
S.39f1.].

Die Ziele der Bundesregierung lassen eine deutliche Steigerung in der Zukunft erwarten:
Bis 2020 sollen jiahrlich 6 Mrd. m? und bis 2030 jahrlich 10 Mrd. m? erzeugt werden
[vgl. Nordmeyer, 2008, S.183]. Im Jahr 2008 ist mehr als 90 % des Biomethans im
Stromsektor und weniger als 10 % im Warmesektor eingesetzt worden. Die Verwendung
von Biomethan im Kraftstoffsektor wird bislang als nicht signifikant eingeschétzt [vgl.
Lokau und Nels, 2008, S. 24]. Diese Verwendung konnte jedoch zukiinftig gesteigert werden,
da im Rahmen der Biokraftstoff-Nachhaltigkeitsverordnung gefordert wird, dass fliissige
oder gasfoérmige Biokraftstoffe unter Beriicksichtigung aller vorgelagerten Prozessschritte
ein Treibhausgas-Minderungspotenzial von 35 % ab dem Jahr 2011 und von 50 % ab dem
Jahr 2017 aufweisen miissen [vgl. Bundestag, [2009¢, S. 8].

2.1.2 Kraft-Warme-Kopplung

Als Kraft-Warme-Kopplung wird die gleichzeitige Bereitstellung von elektrischer und
thermischer Energie bezeichnet. Dies geschieht iiberwiegend in Heizkraftwerken, in denen
chemisch gebundene Energie in Form von Brennstoffen in Strom und Nutzwéirme umge-
wandelt wird. Hierfiir werden im Folgenden zunéchst die Anlagenvarianten zur Strom-
und Warmeerzeugung vorgestellt, bevor auf den Dampfkraft- und Gasturbinenprozess

néher eingegangen wird.

2.1.2.1 Anlagenvarianten zur Strom- und Warmeerzeugung

Ausgehend von den Zwischenprodukten bei der Verbrennung (iiberhitzter Wasserdampf)
und bei der Vergasung (Produktgas) soll als Endprodukt bei der energetischen Bio-
massenutzung Strom und Wéarme erzeugt werden. Das Verhéltnis der produzierten
elektrischen Leistung Py zur eingesetzten Brennstoffleistung, die sich aus dem Produkt

des Brennstoffmassenstroms g, und dem Heizwert des Brennstoffs Hy ergibt, wird als
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elektrischer Wirkungsgrad 7 bezeichnet (vgl. Formel 2.2).

Pel

- <% 2.2
TTel mpr - Hi (22)

Der thermische Wirkungsgrad ny, beschreibt das Verhéltnis aus (Fern-)Warmeleistung
@ und eingesetzter Brennstoffleistung (vgl. Formel 2.3).

N = (2.3)

mpy - Hi

Mit ny wird in der Literatur auch der elektrische Wirkungsgrad von Kondensations-
kraftwerken bezeichnet [vgl. |Strauf}, 2006, S.65]. Um dieser Doppelbelegung zu entgehen,
werden in in der VDI-Richtlinie 4608 die Grofien Stromausbeute (8 anstelle von 7)) und
Wiérmeausbeute (o anstelle von ny,) verwendet [vgl. VDI 2005, S. 18]. Diese Groenbe-
zeichnungen werden in dieser Arbeit jedoch nicht iibernommen, da die Gréfle o bereits
fiir die Brennstoffaufteilung zwischen Warme- und Stromerzeugung verwendet wird (vgl.
Kapitel 2.3.3.2), so dass 7. den elektrischen Wirkungsgrad und 7, den thermischen
Wirkungsgrad bezeichnet.

Die Summe dieser beiden Wirkungsgrade wird als Brennstoffausnutzungsgrad w be-

zeichnet (vgl. Formel 2.4).

W = Nel + Neh (2.4)

Im Gegensatz zum elektrischen oder thermischen Wirkungsgrad beschreibt der elektri-
sche bzw. thermische Nutzungsgrad (7e bzw. 71, ) das Verhéltnis aus nutzbarer elektrischer
bzw. thermischer Energie und eingesetzter Brennstoffenergie {iber einen definierten Zeit-
raum, so dass hierin verschiedene Betriebszustéinde enthalten sein konnen, wie z. B.
Teillastzeiten, An- oder Abfahrtszeiten [vgl. VDI, [2005, S.19f.].

Da die spezifischen Investitionskosten fiir Anlagen zur COg-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 fiir CCS relevante Leistungsbereich oberhalb von 20 MW elektrischer Leistung
angenommen. Nach oben ist der Leistungsbereich fiir Bio-KWK-CCS durch die absetzba-
re Fernwirmeleistung begrenzt: Um hohe Volllast-Jahresbetriebsstunden zu erreichen,
sollte sich die Leistung an der Jahresganglinie der Fernwarmeleistung orientieren. Die
Fernwérmeleistung variiert beispielsweise in Flensburg zwischen 40 MW und 400 MW
(vgl. Kapitel 6.2.1), so dass die elektrische Leistung (auch im hocheffizienten Gas- und
Dampfturbinenprozess) nicht viel mehr als 100 MW betragen sollte. In Abbildung 2.14

ist zu erkennen, dass in diesem Leistungsbereich drei Anlagenvarianten zur Verfiigung
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stehen: Dampfturbinen fir feste Brennstoffe und Gasturbinen bzw. kombinierte Gas- und
Dampfturbinen fiir gasférmige Brennstoffe, auf die in den beiden folgenden Kapiteln néher
eingegangen wird. Da Gasmotoren bislang noch keine ausreichend grofien elektrischen
Leistungen (maximal 10 MW bis 20 MW) erreichen und nicht Gegenstand bisheriger

CCS-Untersuchungen gewesen sind, werden diese nicht ndher betrachtet.

|:| flissige/gasférmige Brennstoffe

|:| feste Brennstoffe

1000 T
Dampfturbinen- J
Kraftwerk
i ‘ )< GuD-Kraftwerk
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=
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Elektrischer Wirkungsgrad in %

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 Abwérme, die zur ErwaArmung des Fernheizwassers genutzt wird. Auf diese

Umwandlungsprozesse wird in dieser Arbeit nicht ndher eingegangen.

2.1.2.2 Dampfkraftprozess

Im Dampfkraftprozess wird der iiberhitzte 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. Grundsétzlich
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kénnen drei Dampfturbinenbauweisen unterschieden werden.

Im reinen Kondensationsbetrieb wird ausschliefSlich Strom erzeugt und keine Warme
ausgekoppelt (vgl. Abbildung 2.15, links). Hierfiir wird der Dampf bis auf ein méoglichst
geringes Druckniveau entspannt, das durch das Temperaturniveau der Warmesenke
vorgegeben wird (bei Umgebungsluft- oder Fluss-/Seewasserkiithlung typischerweise 20 °C
bis 40 °C, entspricht einem Kondensationsdruck von ca. 25 mbar bis 70 mbar). An die
Wiérmesenke wird die komplette Kondensationswéirme abgegeben, da die Abwérme auf
diesem niedrigen Temperaturniveau nicht mehr genutzt werden kann.

Dahingegen wird im Gegendruckbetrieb der {iberhitzte Dampf nur soweit entspannt,
bis das fiir die Fern- oder Prozesswiarme notwendige Temperatur- bzw. Druckniveau
erreicht ist. Auf diesem hoheren Temperaturniveau, das je nach Vorlauftemperatur der
Fernwérme im Jahresverlauf schwankt, wird der komplette Dampf kondensiert (vgl.
Abbildung 2.15| rechts). Die Strom- und Fernwérmeproduktion stehen somit in einem
festen Verhéltnis, wodurch bei riicklaufiger Fernwarmenachfrage im Sommer auch weniger
elektrische Energie produziert wird. Auch wenn der elektrische Wirkungsgrad mit ca.
25 % gegeniiber dem Kondensationsbetrieb deutlich geringer ausféllt, lassen sich durch die
Nutzung der Kondensationswirme Brennstoffausnutzungsgrade von bis zu 90 % erreichen
[vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S.557].

Der Entnahme-Kondensations-Betrieb 16st die starre Kopplung zwischen Strom- und
Warmeproduktion auf, indem ein Teil des Dampfes auf einem definierten Druck- und
Temperaturniveau an sogenannten Anzapfstellen entnommen wird. Ein reiner Konden-
sationsbetrieb ist weiterhin moglich, ein reiner Gegendruckbetrieb allerdings in der
Regel nicht, da ein Teil des Dampfes stets iiber den Niederdruckteil der Turbine geleitet
werden muss. Im Falle eines abschaltbaren Niederdruckteils wére wiederum ein reiner
Gegendruckbetrieb moglich [vgl. Kaltschmitt et al., 2009} S.558].

2.1.2.3 Gasturbinenprozess

In einer Gasturbine wird die Verbrennungsluft zunéchst im Kompressor verdichtet und
in der Brennkammer mit dem Brennstoff (iiberwiegend Erdgas) vermischt. Die dabei
entstehenden Rauchgase werden als Arbeitsmedium in der nachgeschaltete Turbine ent-
spannt, so dass Rotationsenergie erzeugt wird [vgl. Strauf, 2006, S. 85]. Im Falle schlechter
Gasqualitat kann das Brenngas auch in einem externen Brenner verbrannt werden und
die Energie an einen Wérmetrager (z. B. Luft) {ibergeben werden, der in der Gasturbine
entspannt wird. Hierdurch reduziert sich jedoch der elektrische Wirkungsgrad. Deswegen
wird dieser Fall im Folgenden nicht weiter betrachtet. Grundsétzlich 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, miissen deren Brenner jedoch angepasst werden, da das Produktgas einen
niedrigeren Heizwert gegeniiber Erdgas aufweist. Gasturbinen in einer Gréflenordnung
von 20 MW elektrischer Leistung weisen iiblicherweise einen elektrischen Wirkungsgrad
von ca. 35 % auf [vgl. Kaltschmitt et al. 2009, S. 643 ff.].

Die Abgastemperatur einer Gasturbine betrigt ca. 500 °C. Dieses Temperaturniveau ist
entweder fiir eine erhebliche Wérmeauskopplung oder fiir die Beheizung eines sogenannten
Abhitzekessels geeignet [vgl. Kaltschmitt et al., 2009, S.646]. Mit Hilfe dieses Abhitzekes-
sels kann Wasserdampf fiir 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 Wechsellastfdhigkeit (ohne Dampfturbine) und relativ geringen Investitionskosten

gegeniiber Festbrennstoffverbrennungen.
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2.1.3 CO,-Sequestrierung

Die COs-Sequestrierung besteht aus den drei Teilprozessen COo-Abscheidung, COo-
Transport und COs2-Speicherung. Dariiber hinaus gibt es die COs-Kompression, die in
dieser Arbeit im Rahmen der CO2-Abscheidung behandelt wird, und das COs-Monitoring,
das innerhalb der COs-Speicherung betrachtet wird. Die technischen Grundlagen dieser
Teilprozesse werden in den folgenden Unterkapiteln 2.1.3.1 bis 2.1.3.3 ndher vorgestellt.
An deren Ende wird jeweils ein kurzer Uberblick iiber bestehende und geplante Projekte
in der CCS-Prozesskette gegeben, die sich jedoch derzeit vor allem auf fossile Brennstoffe

konzentrieren.

2.1.3.1 CO;,-Abscheidung und CO,-Kompression

Die CO9-Abscheidung stellt den ersten Schritt der CO2-Sequestrierung dar. Grundsétz-
lich kénnte man auch das komplette Rauchgas abtransportieren und in komprimierter
Form speichern. Dies hétte jedoch den Nachteil, dass bestehende Lagerstatten sehr viel
schneller gefiillt wéiren und sich die Kosten und der Energieaufwand fir die Kompression
vervielfachen wiirden [vgl. [Duckat et al., [2004} S. 10].

Im Folgenden wird zunéchst auf die grundsétzlichen Prozessvarianten der CO2-Abschei-
dung eingegangen, die sich derzeit fiir den Kraftwerksmafistab in Entwicklung befinden
(v.a. Post-Combustion, Pre-Combustion und Oxyfuel). AnschlieBend werden die Verfahren
der CO2-Abtrennung erldutert, bevor auf die COo-Kompression ndher eingegangen wird.
Im Kapitel 2.1.3.1.4| werden die sich ergebenden Wirkungsgradverluste der dominierenden
COs-Abscheidungsverfahren vorgestellt. Abschliefend wird ein kurzer Status quo der
COg3-Abscheidung gegeben.

2.1.3.1.1 Prozessvarianten der CO,-Abscheidung Fiir die CO2-Abscheidung existie-
ren drei Prozessvarianten, fiir 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 groflindustriellen Kraftwerksmafstab zur
Verfiigung stehen. Dariiber hinaus befinden sich mehrere Prozessvarianten in der Entwick-
lung, die aus heutiger Sicht ab dem Jahr 2030 marktreif sein kénnen [vgl. (Griinwald, 2007,
S.2]: Chemical Looping, Carbonate Looping, COg-Abtrennung mittels Brennstoffzellen,
ZECA-Prozess und AZEP-Konzept. Auf diese Prozessvarianten wird anschlieBend néher

eingegangen.
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Abbildung 2.16: Wesentliche Prozessvarianten der COs-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 Energietriager
mit Umgebungsluft verbrannt und die COs-Abscheidung aus dem Rauchgas vorgenommen
wird. Die COo-Gehalte im Rauchgas betragen bei Kohlekraftwerken 10 % bis 15 %, bei
Gaskraftwerken 3% bis 6 % [vgl. Donner und Lubbert, 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 CO3-Gehalt ist vor
allem wegen des sehr hohen Stickstoffanteils im Rauchgas relativ niedrig, der mit der
Verbrennungsluft (ca. 79 % Stickstoffanteil) der Feuerung zugefiihrt wird. Das Rauchgas
liegt in der Regel unter atmosphérischem Druck vor und ist zur Wirkungsgradsteigerung
des Kraftwerks moglichst weit abgekiihlt (ca. 150 °C ohne Brennwerttechnik, mit Brenn-
werttechnik niedriger). Durch den geringen CO9-Gehalt und den atmosphérischen Druck
ergibt sich ein relativ grofles Rauchgasvolumen, das fiir die COs-Abscheidung gereinigt
werden muss.

Die Abtrennung wird in der Regel mittels einer chemischen Rauchgaswésche (vgl.
Kapitel 2.1.3.1.2) vorgenommen, die prozessseitig der Abtrennung von Schwefeldioxid
(SO2) und Stickoxiden (NOy) dhnelt. Da nur wenig in die bestehende Kraftwerkstechnik
eingegriffen wird, eignet sich die Post-Combustion gut fiir die Nachriistung bereits
existierender Kraftwerke, wenn ausreichend Platz fiir die Installation der Rauchgaswésche
vorhanden ist [vgl. Duckat et al., [2004} S.10]. Neben der chemischen Rauchgaswische
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. Hierfiir werden Festbrennstoffe zunichst mittels
Vergasung und gasférmige Brennstoffe mittels Dampfreformierung in ein Synthesegas
umgewandelt, das zum Grofiteil aus Wasserstoff (Hz) und Kohlenstoffmonoxid (CO)
besteht. In einer CO-Shift-Reaktion wird das enthaltene Kohlenstoffmonoxid anschlieflend
unter Zugabe von Wasserdampf zu weiterem Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid umgesetzt
[vgl. Radgen et al., 2006, S.501ff.]. Dieses Brenngas beinhaltet neben reinem Wasserstoff
zwischen 15 % und 60 % an COq [vgl. Metz et al., 2005, S. 130]. Die Brenngasaufbereitung
flir die anschliefende COs-Abtrennung ist bei der Vergasung von Kohle aufwindiger 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 durchgefiihrt, so dass sich
die physikalische Absorption als CO2-Abtrennverfahren anbietet (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2).
Dahingegen wird die Dampfreformierung von gasférmigen Brennstoffen aus thermody-
namischen Griinden bei 30 bar durchgefiihrt, so dass die chemische Absorption fiir die
COg2-Abtrennung bevorzugt gewéhlt werden sollte [vgl. [Radgen et al., 2006, S.55], (vgl.
Kapitel 2.1.3.1.2).

Nach der COq-Abtrennung besteht das Produktgas aus fast reinem Wasserstoff, das
zur Strom- und Wérmeerzeugung in einer Gasturbine mit nachgeschalteter Dampfturbine
verwendet werden kann (Gas- und Dampfturbinenprozess, GuD). Hierfiir miissen aller-
dings noch Gasturbinen entwickelt werden, die mit reinem Wasserstoff betrieben werden
konnen [vgl. Bennaceur et al.,[2008, S. 54]. Beim Einsatz von Festbrennstoffen wird hierbei
von Integrated Gasification Combined Cycle (IGCC), beim Einsatz von gasformigen
Brennstoffen von Natural Gas Combined Cycle (NGCC) bzw. Gas- und Dampfturbinen-
prozess (GuD) gesprochen. Neben der Verwendung in einer GuD-Anlage besteht auch
die Moglichkeit zur alternativen Nutzung in einer zukiinftigen Wasserstoffwirtschaft [vgl.
Fischedick et all 2007, S.54].

Oxyfuel Im Oxyfuel-Verfahren wird als Verbrennungsluft reiner Sauerstoff verwendet.
Reiner Sauerstoff als Oxidationsmittel hat gegentiber der Umgebungsluft den Vorteil, dass
im Rauchgas die durchschnittlich 79 % Stickstoff der Umgebungsluft nicht enthalten sind.
Die COs-Konzentration im Rauchgas wird dadurch deutlich erhéht. Nach Auskondensation
des Wasserdampfes kann das zu 80 % bis 98 % aus CO9 bestehende Rauchgas ohne weitere
COs-Abtrennung der Kompression und der Aufbereitung fiir den Transport bzw. der
Speicherung zugefiihrt werden [vgl. Metz et al., |2005, S. 122].

Die hohen und dadurch materialermiidenden Temperaturen bei der Verbrennung mit

reinem Sauerstoff werden durch eine Rezirkulation der COs-reichen Abgase reduziert.
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Die Rezirkulation erméglicht dariiber hinaus eine Reduktion des Restsauerstoffgehalts
im Rauchgas [vgl. |[Linfen 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. Linflen
et al 2006, S.14]: Der Energieaufwand in Bezug auf die Sauerstoffmasse liegt fiir einen
Sauerstoffstrom mit 99,5 % Sauerstoffanteil bei 210kWh/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
grofindustrielle 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 Kraftwerksmafstab

hochskaliert werden kénnen [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.51].

Weitere Varianten In Abbildung 2.17]sind weitere Prozessvarianten der COs2-Abschei-
dung dargestellt, bei denen ab dem Jahr 2030 mit einer Marktreife gerechnet wird [vgl.
Grunwald,, 2007} S. 2].
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Abbildung 2.17: Innovative Prozessvarianten der COs-Abscheidung, eigene Darstellung
auf Basis von [Fischedick et al. [2007, S.58{f.], [Epple und Strohle| [2008|,
S.85f]

Beim Chemical Looping wird dem gasformigen Brennstoff zur Verbrennung Sauerstoff in
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Form von Metalloxiden (MeQO) zur Verfiigung gestellt. Dadurch entsteht nach Abscheidung
des enthaltenen Wassers ein Rauchgas aus reinem CO; (dhnlich dem Oxyfuel-Verfahren).
Die grofite Herausforderung liegt in der Suche nach geeigneten Sauerstofftragern, die
der wiederholten Oxidation und Reduktion tiber ldngere Zeitraume standhalten [vgl.
Fischedick et all 2007, S.60f.].

Der Prozess des Carbonate Loopings basiert auf einer Rauchgaswésche mit Kalk. Das
im Rauchgas enthaltene CO5 reagiert unter Warmefreigabe in der Karbonisierung mit
CaO zu CaCOs. In der folgenden Kalzinisierung 16st sich das COg unter Warmezugabe
bei 900 °C und kann anschlieBend komprimiert werden [vgl. [Epple und Strohle, 2008,
S.85f1.].

Fiir 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 enthélt, in CO2 und Hy aufgeteilt. Der
Wasserstoff kann in einer Gasturbine verbrannt werden, das Kohlenstoffdioxid kann
gespeichert werden [vgl. Fischedick et al.l 2007, S.581.].

Der ZECA-Prozess (Zero Emission Coal Alliance) verkniipft eine Hochtemperatur-
brennstoffzelle mit einer Kohlevergasung und dem Prozess des Carbonate Loopings.
Zunichst wird der Brennstoff mit Hy zu CHy vergast. In der anschlieBenden Karbo-
nisierung wird das CHy mit Hilfe von CaO zu Hy und CaCQOj3 umgesetzt. Der dabei
entstehende Wasserstoff wird zur Hélfte dem Vergasungsprozess und zur Hélfte der
Brennstoffzelle zur Stromerzeugung zugefiihrt. Das COg wird in der Kalzinisierung aus
dem CaCOj3 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 gasférmigen Brennstoff oxidiert. Die
heilen Verbrennungsabgase bestehen vor allem aus Kohlenstoffdioxid und Wasser, die
einen nachgeschalteten Dampfturbinenprozess betreiben kénnen (Wirkungsgraderhdhung
durch GuD). Nach Auskondensation des Wassers ergibt sich ein reiner CO2-Strom, der
gespeichert werden kann [vgl. Fischedick et all 2007, S.59f.].

Neben den bislang ausgefiihrten Prozessvarianten wird ebenfalls die Moglichkeit dis-
kutiert, das in den Rauchgasen eines konventionellen Kraftwerks enthaltene COs zur
Aufzucht von Algen zu verwenden [vgl. [Bennaceur et al., 2008, S.109]. Hierfiir werden
die entschwefelten Rauchgase entweder in geschlossene oder offene Bioreaktoren gegeben,
in denen Algen wachsen. Das CO4 wird von den Algen im Rahmen der Photosynthese
unter Lichteinfluss dazu genutzt, Biomasse und Sauerstoff zu produzieren. Algen sind

hierfiir besonders geeignet, da diese deutlich hhere Photosyntheseraten als vergleichbare
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Landpflanzen aufweisen und somit schneller COo binden kénnen: Wéhrend Pappeln oder
Weiden rund 12t/(ha-a) und Miscanthus rund 15t/(ha-a) erreichen, weisen Mikroalgen
eine Produktivitdt von 60t/(ha-a) bis 100t/(ha-a) an Trockensubstanz auf. Dabei
werden 120t/(ha-a) bis 200t/(ha-a) an CO2 umgewandelt [vgl. RWE, 2008, S. 3|. Die
Algen konnen anschliefend 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.l 2010, S. 35]. Nach Ansicht
von Siemens konnten prinzipiell alle Produkte, die heute aus fossilen Rohstoffen herge-
stellt werden, zukinftig aus COq hergestellt werden [vgl. Hoferichter] 2010, S.47]. Auch
wenn hiermit langfristig keine groflen negativen COg-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 CO;-Abtrennung Fiir die im vorangegangenen Kapitel be-
schriebenen Prozessvarianten der COs-Abscheidung existieren verschiedene Verfahren der
eigentlichen CO2-Abtrennung aus dem Brenn- oder Rauchgasstrom. Fiir die Prozessvarian-
ten mit reiner Sauerstoffverbrennung (Oxyfuel, Chemical Looping, AZEP-Prozess) entfillt
dieser Schritt, da nach Trocknung des Gasstroms bereits eine fiir den COo-Transport
und die COs-Lagerung ausreichend hohe COs-Konzentration vorliegt. Beim Carbonate
Looping und beim ZECA-Prozess findet die COo-Abtrennung im Prozessschritt der
Kalzinisierung statt (vgl. das folgende Hochtemperaturverfahren). Somit kommen die
Verfahren der COg-Abtrennung ausschlieflich fiir die Prozessvarianten Post-Combustion
und Pre-Combustion zum Einsatz.

Grundsitzlich konnen 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 COs in einer exothermen Reaktion verbindet.
Durch einen Temperaturwechsel wird das COs wieder freigegeben. Der Vorteil dieser
Variante gegentiber den Niedertemperaturverfahren liegt darin, dass die Brenngase fiir die
CO9-Abtrennung nicht gekiihlt werden miissen, sondern anschlieffend in einer Gasturbine
oder fiir die Dampferzeugung genutzt werden koénnen. Es werden ein COs-Abscheidegrad
von mehr als 90 % und ein auf die abgeschiedene COy-Masse bezogener Energiebedarf von
ca. 0,8 GJ/t erwartet. Der COg-Abscheidegrad beschreibt das Verhéltnis des abgeschiede-
nen COs im Verhéltnis zum im zu reinigenden Gasstrom enthaltenen CO». Fiir dieses
Verfahren befinden sich die Hochtemperaturabsorbenzien, die einer ausreichenden Anzahl
an Regenerationszyklen standhalten, bislang in Entwicklung. Mit einem grofitechnischen
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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e chemische Absorptionsverfahren,

o physikalische Absorptionsverfahren,
o Adsorptionsverfahren,

e Membranverfahren und

e Tieftemperaturverfahren.

Die fiinf genannten Verfahren werden bereits kommerziell eingesetzt (z. B. fiir die Aufbe-
reitung von Biogas, vgl. Kapitel 2.1.1.8.2), sind jedoch noch nicht im Kraftwerksmafstab
erprobt. Alle Verfahren werden gleichermaflen dahingehend weiterentwickelt, dass sie
mit einem geringeren Energieaufwand hohere COs-Abtrenngrade erreichen. Auch der
Aspekt der COg-Selektivitat steht im Fokus der Forschungarbeiten, um einen méoglichst
reinen CO9-Strom zu erzeugen. Sie werden in den folgenden Abschnitten néher erklért.
Dabei wird neben der Wirkprinzipbeschreibung im Besonderen auf den spezifischen
Energieeinsatz zur COg-Abtrennung und den COs-Abscheidegrad néher eingegangen.
Auf den Aspekt der tatséchlich vermiedenen COq-Emissionen wird im Kapitel [5.3| vor

dem Hintergrund der Nachhaltigkeit eingegangen.

Chemische Absorption Bei der chemischen Absorption wird das CO4 an ein festes oder
flissiges Absorbens gebunden. Das COy 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. AnschlieBend steht das Waschmittel bzw. Absorbens fiir
eine erneute COg-Absorption zur Verfiigung [vgl. Donner und Liibbert, [2006} S. 11], [vgl.
Duckat et all 2004, S.12], [vgl. [Metz et al.l |2005, S.115].

Als Absorbenzien stehen unterschiedliche Stoffe zur Verfiigung (z. B. Mono-, Di- oder
Triethanolamin). Bereits seit Ende der 1970er Jahre wird Monoethanolamin (MEA) in
der chemischen Groflindustrie eingesetzt und ist auch heute im Kraftwerksbereich das
iiberwiegend genutzte chemische COy-Absorptionsmittel. Durch Verunreinigungen im
Abgas wird das MEA allerdings degradiert. Deswegen muss regelméfig frisches MEA
zugegeben werden, was das Verfahren recht ressourcenintensiv macht [vgl. Donner und
Liibbert, 2006, S. 11]: Bezogen auf das abgeschiedene CO9 miissen 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 unterstiitzt
die Degradation von MEA [vgl. [Linflen et al., 2006, S. 12].

Ein weiterer Nachteil des Verfahrens liegt in dem hohen energetischen Aufwand der
Losungsmittelregeneration, da das CO9 mit dem Absorbens eine starke chemische Bindung
eingeht [vgl. Radgen et al., [2006, S. 45]. Hierdurch liegt der auf das abgeschiedene COq
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bezogene Energieaufwand fiir die chemische Absorption zwischen 1,95 GJ/t [vgl. Fischedick
et al., 2007, S.219]° und 2,9 GJ/t bis 3,4 GJ/t. Der Wert von 3,4 GJ/t bezieht sich auf
einen CO2-Gehalt im Rauchgas von 3% (z.B. bei Gasverbrennung), 2,9 GJ/t bezieht
sich auf einen COz-Gehalt im Rauchgas von 14 % (z.B. bei Steinkohleverbrennung)
[vgl. [Bennaceur et all 2008, S.49]. Derzeit wird nach neuen Absorbenzien geforscht,
mit denen durch eine geringere chemische Bindung zwischen Absorbens und CO;y der
spezifische Energicaufwand zukinftig auf weniger als 2 GJ/t reduziert werden kann [vgl.
Bennaceur et al., 2008, S.49]. Die chemische Absorption ist bei COy-Konzentrationen
von bis zu 15 % im zu reinigenden Gasstrom aus Effizienzgriinden der physikalischen
Absorption vorzuziehen [vgl. Bennaceur et all 2008, S.50]. Der CO2-Abscheidegrad liegt
iiblicherweise 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 CO-
unter hohem Druck mit dem Absorbens und 16st sich wieder, sobald der Druck reduziert
wird. Somit muss im Gegensatz zur chemischen Absorption keine Wérmeenergie zum
Losen des COg aus dem Losungsmittel eingesetzt werden, sondern der zu reinigende
Gasstrom muss fiir die Absorption unter Druck stehen bzw. gesetzt werden. Da mit
steigender COo-Konzentration der zu komprimierende Gasstrom spezifisch kleiner wird,
eignet sich die physikalische Absorption fiir COs-Konzentration von mehr als 15%
bzw. einem COj-Partialdruck von mehr als 10 bar [vgl. IEA/OECD) [2004} S.50], [vgl.
Linflen et al., 2006, S.12]. Dariiber hinaus nimmt mit steigendem COs-Partialdruck
auch die Absorptionskapazitdt von physikalischen Absorbenzien nach Henrys Gesetz
zu [vgl. Radgen et al., 2006 S.52]. Fir die physikalische Absorption muss der zu
reinigende Gasstrom auf eine maximale Betriebstemperatur von 60 °C abgekiihlt sein
[vgl. LinBen et al., 2006, S.12].

Als physikalische Losungsmittel werden ,Rectisol“ (Methanol), Fluor-Wascher (Pro-
pylen Carbonat), ,Purisol* (N-Methyl Pyrrolidon) und ,Selexol® eingesetzt. Selexol
besteht aus Polyethylenglykol und Dimethylether und wird bei einem Grofiteil 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. Linen et al., 2006, S.12].

Mit der physikalischen Absorption kénnen COs-Abscheidegrade von 60 % bis 80 %

erreicht werden. Der auf das abgeschiedene COg bezogene Energieaufwand liegt bei

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

Energieaufwand mit steigendem COs-Partialdruck abnimmt.

Adsorption Fiir die Adsorption von Kohlenstoffdioxid werden Feststoffe mit einer po-
rosen Oberflachenstruktur wie Aktivkohle oder Zeolith eingesetzt. Das COy aus dem
Rauchgasstrom lagert sich an der Oberfliche an und wird in einem anschliefenden Rege-
nerationszyklus wieder gelost. In Abhéngigkeit vom Adsorbens wird die Regeneration
durch Druckverminderung (Pressure Swing Adsorption — PSA), Temperaturerhhung
(Temperature Swing Adsorption — TSA) oder einen elektrischen Stromfluss (Electric
Swing Adsorption — ESA) durchgefiihrt. PSA und TSA wird bereits kommerziell zur
Erdgasreinigung eingesetzt [vgl. Linflen et al., 2006} S.12], [vgl. Duckat et al., 2004}
S.13f].

Es werden COs-Abscheidegrade von 90 % fiir technisch machbar gehalten. Der Ener-
gieverbrauch fir die COs-Adsorption auf Basis von PSA und TSA in Bezug auf das
abgeschiedene COy wird in der Literatur zwischen 2,0 GJ/t und 2,9 GJ/t angegeben [vgl.
Metz et al., 2005, S.119], [vgl. Fischedick et al., 2007, S.219].

Das Adsorptionsverfahren scheint am ehesten fiir geringe Rauchgasstrome mit relativ
hoher CO2-Konzentration geeignet. Ein Einsatz im Kraftwerksmafistab ist jedoch eher
unrealistisch, da durch die diskontinuierliche Prozessfiihrung die Anlagen im abwechseln-
den Betrieb redundant ausgelegt werden miissen [vgl. Radgen et al., 2006} S. 50]. Dariiber
hinaus gibt es nur wenige Adsorbenzien, die eine ausreichende Eignung fiir die Adsorption
von CO9 aufweisen und deren weltweite Kapazitat dulerst begrenzt ist [vgl. IEA/OECD,
2004, S. 54].

Membran Die CO3z-Abtrennung durch Membranen basiert auf der unterschiedlichen
Permeabilitit von einzelnen Gasbestandteilen. In Abhédngigkeit vom Material der Mem-
bran kénnen bestimmte Gase die Membran passieren [vgl. Metz et all 2005, S.109].
Die Selektivitdt und die Permeabilitit fiir diese Gase bestimmt die Effizienz des Trenn-
verfahrens. Besonders gut gelingt die Trennung von Gasen, die sehr unterschiedliche
MolekiilgroBen aufweisen [vgl. |[Fischedick et al., 2007, S.218]. Bei der CO2-Abtrennung
diffundiert das CO9 durch die Membran und wird auf der anderen Seite der Membran
abgefiihrt (mittels einer Flussigkeit, z. B. MEA) [vgl. Duckat et al., 2004, S.14]. Als
Membran kénnen Polymere, Metalle oder Keramiken verwendet werden [vgl. Fischedick
et al. 2007, S.220]. Keramische Membranen haben den Vorteil, bei hohen Temperaturen
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betrieben werden zu konnen (z.B. im IGCC-Prozess), wiahrend sie mit einem Abschei-
degrad von nur 7% gegeniiber Membranen aus Polymeren (ca. 57 %) relativ schlecht
abschneiden [vgl. IEA/OECD| 2004} S.52]. Um entsprechend hohe COs-Abscheidegrade
bei groen Rauchgasvolumenstrémen zu erreichen, miissen mehrere Membranen mit einer
grofen Oberfliche 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 koénnen, werden relativ niedrige Wirkungsgradeinbufien erwartet [vgl. Linflen
et al., [2006, S.13]. Sie konnen 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 fiir die CO2-Abtrennung bereits ein relativ kleiner Druckunterschied zwischen der
Membranvorderseite und -riickseite ausreichend ist [vgl. IEA/OECD) 2004, S.52]. Durch
hohere Druckunterschiede kommt es zu einem gréfleren CO2-Strom durch die Membran,
so dass fiir das Membranverfahren Gasstrome unter hohem Druck bevorzugt werden
[vgl. Metz et al. |2005, S.109]. Es kénnten COg-Abscheidegrade von bis zu 60 % erreicht
werden (siehe oben) und es wird von einem COq-spezifischen Energiebedarf von 1,15 GJ/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
tiberwiegend aus CO2 und Hs besteht, denkbar [vgl. Metz et al., [2005, S.110]. Dieses
Verfahren scheint bereits seit einigen Jahren konkurrenzfahig 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 Kraftwerksmafstab realistisch erscheint [vgl. Metz et al.
2005, S. 110], [vgl. Duckat et al., 2004} S. 14]. Fiir die CO2-Abtrennung aus den Rauchgasen
wird mit einer Markteinfithrung in den néchsten 15 Jahren nicht gerechnet, da die
Membran-Selektivitit zwischen den Rauchgaskomponenten Ny und COs noch deutlich
verbessert werden muss [vgl. |[Fischedick et al., 2007, S. 218].

Tieftemperaturverfahren Das Tieftemperaturverfahren (kryogene Trennung) basiert
auf der Abkiithlung und der anschlieBenden Kondensation von COs bei Driicken von 4 bar
bis 5 bar [vgl. Duckat et al., 2004, S.14], [vgl. [Fischedick et al., 2007, S.218]. Durch die
Abkiihlung des Gasstroms ist das Verfahren vor allem bei geringen COo-Gehalten sehr
energieaufwandig, so dass es sich fiir COo-Konzentrationen von mehr als 90 % anbietet.

Fiir die Abscheidung von CO, aus Biogas wird das Tieftemperaturverfahren bereits
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stellenweise eingesetzt, ein Einsatz im Kraftwerksmaflstab ist bislang nicht erfolgt [vgl.
Fischedick et al, 2007, S.220].

Um Eisbildung zu vermeiden, muss fiir die kryogene Trennung zunéchst das Wasser
aus dem Gasstrom entfernt werden, bevor dieser abgekiihlt werden kann, was einen
erheblichen Nachteil darstellt [vgl. Duckat et all 2004, S.14]. Ein Vorteil besteht darin,
dass die CO3-Abscheidung und COs-Verdichtung in einem Schritt durchgefiihrt wird, so
dass das COs in flissigem Aggregatzustand fiir einen mdoglichen Schiffstransport vorliegt
[vel. Fischedick et al., 2007} S. 220], [vgl. Duckat et al. 2004, S. 14], (vgl. Kapitel 2.1.3.2.3).

Ein COs-Abscheidegrad von 90 % erscheint erreichbar. Der Energiebedarf in Bezug
auf das abgeschiedene COq liegt bei 4,35 GJ/t, wodurch ein zukiinftiger Einsatz aus
energetischer Sicht duflerst unwahrscheinlich ist, auch wenn das Verfahren technisch
verfligbar ist [vgl. |[Fischedick et al., 2007, S.220].

2.1.3.1.3 CO3-Kompression Das Kohlenstoffdioxid wird nach der CO2-Abscheidung
flir den CO9o-Transport verdichtet, um mit héherer Dichte mittels Pipeline, Schiff, Bahn
oder LKW transportiert und anschliefend unter der Erdoberfliche eingelagert zu werden.
Hierfiir werden Hochdruckkompressoren eingesetzt, die das CO4 auf ca. 110 bar verdichten.
Der spezifische, elektrische Energieaufwand fiir diese Kompression (wco,-x) liegt bei
0,2GJ/t bis 0,5 GJ/t [vgl. [Bennaceur et al., 2008| S. 65]. In |Gottlicher| [vgl. 1999, S. 12]
wird dieser Kompressionsaufwand mit 0,40 GJ/t bis 0,47 GJ/t angegeben.

Der eingesetzte Kompressortyp hingt vom Eingangsdruck, Ausgangsdruck, der Gaszu-
sammensetzung und dem zu komprimierenden Volumenstrom ab. Ublicherweise 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 fiir die CO2-Kompression drei Ver-
dichtertypen eingesetzt: Hubkolbenverdichter, mehrstufige Radialverdichter mit Getriebe
und mehrstufige Radialverdichter auf einer Welle (ohne Getriebe). Hubkolbenverdichter
sind weniger zuverléssig und kénnen im Vergleich zu Radialverdichtern nur einen kleineren
Volumenstrom komprimieren, so dass mehrere parallel geschaltet werden [vgl. McConnell
et al.l 2009a; S.B-17].

Fiir ein Kraftwerk mit einer elektrischen Bruttoleistung von 740 MW wird mit einer
Kompressorleistung von 65 MW gerechnet [vgl. Irons et al.l 2007, S.90]. Bei zwei klei-
neren Anlagen mit einer elektrischen Bruttoleistung von 250 MW bzw. 75 MW wird die
Verdichterleistung auf 28 MW bzw. 9 MW 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 Abwérme, die bei der Verdichtung entsteht (z.B. fiir
die Speisewasservorwiarmung) [vgl. (Clarke et al., 2004} S.29].

2.1.3.1.4 Wirkungsgradverlust der dominierenden CO,-Abscheidungsvarianten Aus
den in Kapitel 2.1.3.1.1/ genannten grundsétzlichen Prozessvarianten der COs-Abschei-
dung und den in Kapitel 2.1.3.1.2 vorgestellten Verfahren der COs-Abtrennung ergeben
sich eine Vielzahl an mdglichen Anlagenkonfigurationen zur CQOs-Abscheidung. Die
iiberwiegende Mehrheit der bisherigen Untersuchungen beschaftigt 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 frithen Entwicklungsstadium, so dass bislang
keine konkreten Projekte geplant sind, auf die sich eine nédhere Analyse stiitzen konnte.
Lediglich das Carbonate und Chemical Looping ist in Tabelle 2.2 enthalten, weil sie zu
den Hochtemperaturverfahren gehoren und jeweils mit dem Verfahren der Post-/Pre-

Combustion bzw. Oxyfuel kombiniert werden kénnen.

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

Prozessvariante Post-Combustion  Pre-Combustion Oxyfuel

Trennung von CO3 /Ny COy/Hs O2/Ng

Chemische MEA MDEA -

Absorption

Physikalische - Selexol, Purisol,

Absorption Rectisol

Adsorption Zeolith, Zeolith, Zeolith,
Aktivkohle Aktivkohle, Aktivkohle

Aluminium

Membran Polymere Polymere Polymere
Membranen Membranen Membranen

Tieftemperatur- - - Destillation

verfahren

Hochtemperatur-  Carbonate Carbonate Chemical Looping

verfahren Looping Looping

Bei dieser Vielzahl an méglichen Kombinationen wird sich in Zukunft zeigen, bei welchen

Anlagenkonfigurationen die Vorteile oder Nachteile langfristig iiberwiegen 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.
Linflen et al., 2006, S.44f.]:

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

 Post-Combustion mit chemischer Absorption (v.a. MEA) fiir gasférmige Brennstoffe
(nach Verbrennung in Gasturbine),

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

o Oxyfuel mit kryogener Sauerstofferzeugung fiir Festbrennstoffe (bei Verbrennung

im Kessel).

Fiir die Variante Post-Combustion féllt die physikalische Absorption weg, da die COq-
Konzentration (maximal 15 %) und der COo-Partialdruck im Rauchgas zu niedrig sind.
Eine Adsorption wére zwar prinzipiell technisch einsetzbar, kann allerdings aufgrund
der diskontinuierlichen Prozessfithrung nur fiir relativ kleine Rauchgasstrome eingesetzt
werden (vgl. Kapitel 2.1.3.1.2) und steht somit fiir alle drei Varianten nicht zur Verfiigung.
Die Membranen kommen aufgrund der bislang sehr schlechten Membranselektivitat fiir
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 Reaktivitdt mit vorhandenem
SO, fiir Post- und Pre-Combustion noch nicht eingesetzt werden [vgl. [Epple und Strohlel
2008, S.86f.]. Dartiber hinaus hat das Carbonate Looping einen CaO-Bedarf in Bezug
auf das abgeschiedene CO; von ca. 1,4t/t. CaO liegt héufig nicht in reiner Form vor, so
dass grofle Massen an Rohmaterial transportiert werden miissen [vgl. Gottlicher) 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 gasformigen Brennstoffen auftreten kénnen. Bei hoheren CO2-Gehalten und hohen
Driicken, die in der Regel nach der Shift-Reaktion vorliegen, weist die physikalische
Wiische klare energetische Vorteile auf [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.50]. Der Einsatz
von gasformigen 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 Sauerstoftherstellung fiir das Oxyfuel-Verfahren wird bislang eindeutig vom Tief-
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temperaturverfahren mittels Destillation dominiert. Der Entwicklung von O2-Membranen
wird innerhalb der néchsten 20 Jahre die gréffiten Chancen eingerdumt, die kryogene
Luftzerlegung zu ersetzen. Fiir den Einsatz des Oxyfuel-Verfahrens in Gasturbinen ist
zunéchst die Entwicklung angepasster Gasturbinen notwendig, die mit den Stoffen CO»
und H2O arbeiten kénnen, so dass der Energietrager 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 frithen
Stadium der Entwicklung [vgl. Epple und Strohle, 2008, S. 86 f.].

Die im Kapitel [2.1.3.1.2) genannten Energieaufwendungen zum Abtrennen des COs
fithren in Kombination mit den einzelnen Prozessvarianten der COo-Abscheidung zu
unterschiedlichen Wirkungsgradverlusten, da teilweise elektrische Energie (z. B. fiir Sauer-
stofferzeugung) und teilweise thermische Energie benétigt wird: Diese thermische Energie
kann aus bereits grofitenteils entspanntem Dampf gewonnen werden (z. B. fiir chemische
Absorption).

Beim Vergleich von Literaturangaben zur Reduzierung des elektrischen Anlagenwir-
kungsgrads durch Integration einer CO2-Abscheidung féllt eine grofie Spanne der Ergeb-
nisse auf. Diese Differenzen lassen sich unter anderem durch unterschiedliche Annahmen
beziiglich der Standortbedingungen, dem Verbrauch fiir Einsatzstoffe und dem Detaillie-
rungsgrad der Modelle begriinden. Ein wesentlicher Einflussfaktor sind die Druck- und
Temperaturniveaus des CO9-Stroms nach der COs-Abscheidung. In einer Studie fiir das
Umweltbundesamt sind fiir eine Reihe an Anlagenvarianten, die in der Literatur analysiert
worden sind, die Wirkungsgradverluste auf einen einheitlichen CO2-Druck von 110 bar
berechnet worden, die fiir Abbildung 2.18 verwendet worden sind [vgl. Radgen et al.|
2006, S.47]. Hierbei handelt es sich groftenteils um Studien aus den Jahren 1992 bis 2003,
so dass die Angaben ohne COs-Abscheidung niedriger als die elektrischen Wirkungsgrade
fiir neu gebaute Kraftwerke in Westeuropa ausfallen (z.B. 60 % fir GuD-Anlagen oder
48 % fiir Dampfkraftwerke). Diese Angaben passen jedoch grofenordnungsméfig zu den
elektrischen Wirkungsgraden neuerer Verdffentlichungen auf internationaler Ebene [vgl.
Finkenrath| 2011}, S. 24 f.]/

In Abbildung 2.18 ist fiir jede der vier wesentlichen CO2-Abscheidungsvarianten der
elektrische Wirkungsgrad ohne und mit COg-Abscheidung (CC — Carbon Capture) sowie
der Wirkungsgradverlust durch die COo-Abscheidung dargestellt. Den Uberschriften der

Diagramme kann entnommen werden, auf wie vielen Anlagen die Darstellung basiert. Fir

"In [Finkenrath| [vgl. [2011, S.24ff.] 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 COs-Abscheidung fallt 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 COs-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 grofften Spreizungen sowie der niedrigste elektrische Wirkungsgrad ohne und
mit COg-Abscheidung sowie der grofite Wirkungsgradverlust. Den hochsten 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 CO5 aus dem Brenngas.

2.1.3.1.5 Status quo CO3-Abscheidung Im Bereich der CO3-Abscheidung sind bislang
Demonstrationskraftwerke errichtet worden, die eine maximale Abscheidungsleistung von
100 MW erreicht haben. Fiir die Oxyfuel-Technologie betreibt Vattenfall seit 2008 ein
Kraftwerk mit 30 MW thermischer Leistung in Schwarze Pumpe, das bis zu 50kt /a an COq
abscheidet. Im Bereich der Pre-Combustion wurden in einem spanischen IGCC-Kraftwerk
bislang maximal 35kt/a an CO2 abgeschieden (Elcogas in Puertollano) [vgl. McConnell
et al., 2009bl S.147f.]. Dartiber hinaus werden fiinf IGCC-Anlagen mit einer elektrischen
Gesamtleistung von 1400 MW betrieben, in denen allerdings kein CO2 abgeschieden wird
[vgl. Ogriseck und Milles, [2006, S.4]. Die bislang grofite jahrliche COg-Abscheidungsrate
aus Post-Combustion ist mit 300kt/a in Texas realisiert worden. Dort wurden zwei

Kraftwerke mit einer elektrischen Leistung von 50 MW genutzt, um das abgeschiedene
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COg zur verbesserten Erdélgewinnung einzusetzen. Diese Anlagen sind jedoch nicht mehr
in Betrieb [vgl. McConnell et al., 2009b}, S. 147 f.]. Kraftwerke im kommerziellen MaBstab
(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 demgegeniiber aufgezeigt, dass bis zum Jahr 2012 die Projekte fiir eine Reihe von
geplanten CCS-Kraftwerken auf Basis fossiler Brennstoffe in Deutschland und weiteren
europdischen Léndern gestoppt worden sind.

In einer Studie fiir das Global CCS Institute ist im Jahr 2009 untersucht worden,
welche CCS-Projekte sich global in welchem Status befinden. Insgesamt sind 499 CCS-
Aktivitaten 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 Mafistab (>1Mt/a) sind. Bei 62 Projekten wird die ganze CCS-
Prozesskette, bestehend aus COg-Abscheidung, COs-Transport und COs-Speicherung,
demonstriert, so dass sie als integrierte Projekte bezeichnet werden kénnen. Hiervon sind
im Jahr 2009 sieben Projekte im Betrieb gewesen [vgl. McConnell et all 2009b, S.8f.].
Die Anzahl der integrierten Projekte hat sich im Jahr 2010 auf 77 erhéht und ist seitdem
nahezu konstant geblieben (75 Projekte in 2012). Hiervon befinden sich acht Anlagen
im Betrieb [vgl. |(Gurney, 2011, S.8f.], [vgl. Gurney, 2012} S.20, S.178ff.]. 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 Flissiggas-
erzeugung, drei Erdolraffinerien und drei weitere Anlagen enthalten. Fiir die weiteren
Darstellungen werden nur die 41 geplanten Kraftwerksprojekte beriicksichtigt. 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 GroSteil (26 Anlagen) ist fiir die
Jahre 2014 und 2015 geplant. Insgesamt ergeben sich 28,5 GW installierte CCS-Leistung,
wodurch 90 Mt/a an COq gespeichert werden sollen.

Die 43 Anlagen verteilen sich auf insgesamt 18 Lander. 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 125 MW und
1600 MW. Hiervon wird jedoch in der Regel nicht aus der vollen Anlagenleistung das
CO32 abgeschieden: Im Mittel werden knapp 30 % der Gesamtanlagenleistung fiir die
COg-Abscheidung eingeplant (Angaben liegen fiir sieben Anlagen vor: maximal 44 %,
minimal 19 %) [vgl. McConnell et al., 2009b, S.13{f.].
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Abbildung 2.19: Geplante CCS-Kraftwerke weltweit, eigene Darstellung mit Daten aus
McConnell et al|[2009b, S. 13 {f.]

Als Brennstoff wird in fast allen Anlagen (40 von 43) Steinkohle eingesetzt. In den
drei tibrigen 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. Erwartungsgeméf ist die COo-Abscheidungsvariante
Pre-Combustion in fast allen Kraftwerken (16 Mal, 2 Mal keine Angabe) mit einer
vorgelagerten Vergasung (IGCC) kombiniert. Die Kraftwerke mit Biomasse-Einsatz wihlen
in vier Féllen Pre-Combustion und in drei Féllen Post-Combustion [vgl. McConnell et al.|
2009b, S. 13ff.].

Die jéhrlich abgeschiedenen COg-Mengen liegen in einem Bereich von 0,3 Mt/a bis
8 Mt/a und betragen pro Kraftwerk im Mittel 2,3 Mt/a. Bei einer mittleren Anlagen-
grofle von knapp 700 MW elektrischer Leistung ergeben sich iiberschléagig 4,8 Mt/a, die
an COy abgeschieden werden kénnten (Annahmen: elektrischer Wirkungsgrad 40 %,
Heizwert Steinkohle 25 GJ/t, Betriebsstunden 8000 h/a, CO2-Emissionsfaktor Steinkohle
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0,095t/GJ). Hieraus ergibt sich ein Abscheidungsanteil von knapp 50 %, was deutlich
tiber den 30 % liegt, die weiter oben aus den sieben Anlagendaten ermittelt worden sind
[vel. [McConnell et al, 2009b} S. 13 ff.].

Auch fiir den Bereich der COo-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 hingende Flachplatten-Kollektoren [vgl. Happe,
2010% S.1].

2.1.3.2 CO,-Transport

Da bei einem Grofiteil der fiir die Zukunft geplanten CCS-Projekte der Ort der CO»-
Abscheidung und der COs-Speicherung rdumlich nicht zusammenfallen, wird ein Transport
von CO42 notwendig sein. Energetisch ist es ebenfalls grundsétzlich sinnvoller, das anfal-
lende COs im Vergleich zu elektrischer Energie und zu Brennstoffen zu transportieren
[vel. Davison et all 2001}, S.12]. Dieser Effekt wird sich beim Einsatz von Biomasse
als Energietrdger und durch die Abgabe von Fernwérme noch verstérken, so dass das
abgeschiedene CO2 mit hoher Wahrscheinlichkeit transportiert werden muss.
Grundsétzlich stehen fiir den Transport von COs vier Optionen zur Verfiigung, die
teilweise bereits angewendet werden: COg-Transport mittels Rohrleitung (Pipeline),
Schiff, Bahn und LKW. Welche dieser vier Optionen sich im Einzelfall am besten
eignet, hdngt von verschiedenen Faktoren ab, wie z.B. dem jadhrlichen COs-Strom,
der Entfernung zu potenziellen COs-Lagerstitten, Transportkosten oder Fragen der
Sicherheit. Die vier Varianten werden in den Kapiteln 2.1.3.2.2| bis [2.1.3.2.4] technisch
erlautert. In Abhéngigkeit von der Transportart liegt das COo entweder in fester, fliissiger
oder gasartiger Form vor und es kénnen spezifische Anforderungen an die Reinheit des
CO3 gestellt werden. Deswegen wird im Kapitel 2.1.3.2.1] zunéchst auf die spezifischen

Stoffeigenschaften von COq fiir den Transport ndher eingegangen.

2.1.3.2.1 CO,-Stoffeigenschaften fiir den CO,-Transport CO liegt bei Umgebungs-
bedingungen von 1bar und 15°C im gasférmigen Zustand vor. Bei normalem Umge-
bungsdruck gefriert CO9 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 COy fiir
Transportzwecke durch Kompression verfliissigt werden. Durch die Verfliissigung kann
die Dichte des gasformigen COy von 1,85kg/m? auf 824 kg/m? (bei 15°C und 51 bar)
bis 1156 kg/m? (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 COq liegt bei
31,06 °C und 73,84 bar. Oberhalb von diesem Punkt kann nicht mehr zwischen fliissiger
und gasformiger Phase unterschieden werden. Die Dichte betriigt hier 464 kg/m? [vgl.
Fischedick et all 2007, S.217].

fliissig® kritische
(uiberkritisch) Isotherme
kritischer|
y2C T T IO N Punkt .
T
o]
c fest fliissi
> iissig
(&)
2
[
5 81 | Tripelpunkt ,gasformig*
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1,03 ................ :
1,00 - )
-78 -55,6 +31

Temperatur in °C

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

Ublicherweise wird CO» fiir den Transport in Pipelines im iiberkritischen Zustand auf
eine Dichte von 1100 kg/m® komprimiert. Der iiberkritische Zustand hat gegeniiber der
fliissigen Phase den Vorteil, dass in Pumpen oder Kompressoren keine Kavitationseffekte
auftreten, die die eingesetzten Materialien stark schidigen kénnen. Der COo-Transport
per Schiff, Bahn oder LKW findet in der Regel im fliissigen bzw. iberkritischen Zustand
statt [vgl. |[Fischedick et al., |2007, S.66], [vgl. [Clarke et al., 2004} S.99]. Hierfiir spricht
die hohere Dichte, die in der fliissigen Phase erreicht wird (siehe oben).

Die Herstellung von Trockeneis ist vergleichsweise energieaufwéndig: Es miissen zwi-
schen 260 kWh/t und 420 kWh/t aufgewendet werden. Die im Vergleich zum fliissigen
bzw. iiberkritischen Zustand héhere Dichte kann diesen Mehraufwand nicht ausgleichen.
Hierfiir betragt der Energieeinsatz zwischen 112kWh/t (Verdichtung auf 110 bar) und
100kWh/t bis 160 kWh/t (kéltetechnische Verflisssigung) [vgl. |[Fischedick et al., 2007,
S.661.], [vgl. Radgen et al., 2006, S.77].

Fiir den Transport miissen die Verunreinigungen im CO2 an Wasserdampf und Schwe-
feldioxid moglichst gering gehalten werden, um Korrosionserscheinungen zu vermeiden.

Dariiber hinaus kann bei zu hohem Wasserdampfgehalt unter hohem Druck Hydratbil-
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dung einsetzen, was zu Ablagerungen in Pumpen oder Rohren fithrt [vgl. Linflen et al.,
2006, S.25]. Bis zu einem Wassergehalt von 50 ppm konnen in jedem Fall konventionelle
Kohlenstoffstiahle 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 Auflentemperaturen und
Druckverlusten 60 % nicht tiberschreiten sollte, so dass keine Wasserdampfkondensation
stattfindet. Unter einem Druck von 500 bar kann reines COg bis zu 5000 ppm (75 °C) bzw.
2000 ppm (30°C) an Wasser aufnehmen. Dieser Wert wird durch Verunreinigungen (z. B.
HsS, O2, N2) reduziert. Stickoxid-Anteile sind fiir den COg-Transport nicht relevant,
beim Pipelinetransport durch bewohnte Gebiete wird ein Grenzwert fiir Schwefelwasser-
stoff (HaS) erwartet, der unter 1500 ppm liegen diirfte [vgl. Metz et al., 2005| S.181f.].
Durch Verunreinigungen des COs2 erhoht sich des Weiteren der Kompressionsaufwand
und die Dichte kann sich erheblich verringern, was zu einer reduzierten Ausnutzung der
Transportkapazititen sowie der COy-Lagerstétten fithrt [vgl. Kuckshinrichs et al., 2010,
S. 37].

2.1.3.2.2 Pipelinetransport Der COs-Transport in Pipelines dhnelt dem langjéhrig
erprobten Pipelinetransport von Erdol oder Erdgas. Ublicherweise kommen bei trockenem
COq (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1) konventionelle (giinstigere) Kohlenstoffstéhle fiir den Pipeli-
nebau zum Einsatz [vgl. |[Fischedick et al., [2006] S.108]. Die Auslegung der CO2-Pipeline
hinsichtlich Druck, Grofle und Zusatzaggregaten (z. B. Verdichterstationen) héngt von
einer Vielzahl an Faktoren ab, wie z. B. Transportliange, Topographie (Berge, Fliisse,
am Meeresgrund etc.), Temperaturschwankungen im Jahresgang oder die bestehende
Infrastruktur (Bebauung, Bahntrassen, Naturschutzgebiete etc.) [vgl. Metz et al., [2005|
S.184].

Die jéhrlich zu transportierende CO2-Menge und die COs-Transportdistanz bestim-
men den Durchmesser der COs-Pipeline. In Abbildung 2.21 ist fiir eine jahrliche COs-
Massenrate von einer, zwei und fiinf Megatonnen CO9 dargestellt, welche Durchmesser
fiir eine bestimmte Pipelinelinge (ohne Nachverdichtung) benétigt werden. Als maximale
Durchmesser werden an Land 1,4m und zu Wasser 1,0 m angesehen [vgl. Viebahn et al.|
2009, S.50]. Fiir den CO2-Transport von 1 Mt/a wird eine Kompressorleistung von ca.
200 kW benétigt. Fiir die doppelte Jahresmenge muss ein Kompressor mit 300 kW einge-
setzt werden [vgl. McCoy, [2008| S. 37]. Hieraus lésst sich ein spezifischer Energieaufwand
fiir den CO9-Transport von 1,31 kWh/t bis 1,75 kWh/t berechnen. Als tibliche Stromungs-
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].

Fir den Pipelinetransport befindet sich das COy im iiberkritischen Zustand [vgl.
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McCoy| [2008, S. 36]

Bundestag, 2008b|, S.14], (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1). Auch wenn fiir den COs-Transport
im fliissigen Aggregatzustand ein geringerer Druck ausreichend wére, so hétte dieser
Zustand den Nachteil, dass bei Geldndeanstiegen und dadurch sinkendem Innendruck COq
verdampfen kénnte. Hierdurch wiirde ein Zwei-Phasen-Gemisch entstehen, das technisch
schwer zu handhaben ist [vgl. Radgen et al., [2006} S. 66].

Da Pipelines zum Transport von COg in der Regel nicht gekiihlt werden, wird die
Transport-Temperatur durch die Umgebungstemperatur vorgegeben. Somit kann der
Aggregatzustand nur durch den induzierten Druck in der Pipeline beeinflusst werden
[vgl. Linflen et all 2006, S.25]. Da dieser Druck an jeder Stelle der Pipeline grofler
als der fiir COq kritische Druck von 73,8 bar sein muss, wird haufig ein Mindestdruck
von 80bar gefordert. Bei diesem Druck stellt sich ein optimales Verhéltnis zwischen
Dichte und Kompressionsaufwand ein, da eine weitere Verdichtung nur zu einem geringen
Dichteanstieg fiihrt (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 Ap in 10° bar lisst sich mittels Formel 2.5 berechnen. Hierbei ist pco,
die Dichte von COy unter Transportdruck in kg/m?, [ die Pipeline-Linge in m, u
die Flielgeschwindigkeit in m/s und d der Pipeline-Durchmesser in m. Ap stellt den

Rohrreibungskoeffizienten dar und wird fir FlieBgeschwindigkeiten von ca. 2m/s bis
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3m/s anndherungsweise nach Formel 2.6 berechnet [vgl. |Gottlicher, (1999, S. 160].

l-u?
Ap = pco, - 9.4 Ap (2.5)

l
(d - 1000)0249

Abbildung 2.22 stellt den Druckverlust in COs2-Pipelines fiir fiinf verschiedene Nenn-

durchmesser bei Flieigeschwindigkeiten von 1,5m/s und 2,5m/s dar. Der Druckverlust

Ap = 0,093 - (2.6)

ist bei einem kleinen Pipelinedurchmesser besonders grof}, so dass eine Pipeline mit einem
Durchmesser von 0,1 m bereits nach 50 km einen Druckverlust von ca. 150 bar (1,5 m/s)
bzw. 400 bar (2,5 m/s) aufweist. Geringere FlieBgeschwindigkeiten fithren zu geringeren
Druckverlusten, jedoch auch zu geringeren spezifischen Transportraten, was den Bau
groflerer Nenndurchmesser erfordert. Aufgrund des Druckverlusts muss das CO5 entweder
mit einem erhéhtem 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 Flie8geschwindigkeit
ab ca. 100 km bis 200 km Streckenldnge notwendig wird. Es existieren allerdings auch
CO3-Pipelines mit 330 km Transportlange ohne Nachverdichtung [vgl. Radgen et al., 2006},
S.67]. Typischerweise wird ein Eingangspipelinedruck von 110 bar bis 138 bar gewéhlt.
Dieser kann jedoch auch bis zu 207 bar betragen, um mogliche Verdichterstationen auf

der Pipelinetrasse zu vermeiden [vgl. McConnell et al., 2009a, S. B-5].

2.1.3.2.3 Schiffstransport Der Schiffstransport von COs dhnelt dem konventionellen
Schiffstransport von Fliissiggas. Fiir den Transport von Fliissiggas existieren drei Varian-
ten: Entweder wird das Fliissiggas bei Umgebungstemperatur unter Druck transportiert
oder die Temperatur wird abgesenkt, so dass bei Umgebungsdruck das Fliissiggas in fliissi-
ger Phase vorliegt. Die dritte Variante stellt eine Mischung aus Verdichtung und Kiihlung
dar (Hybrid-Tank). Wahrend fiir kleine Schiffe hdufig Druckbehélter zum Einsatz kom-
men, wird fiir grofie Fliissiggasschiffe iiblicherweise der gekiihlte Transport angewendet.
Bei sehr grofien Volumina wiirden ansonsten sehr starke Wanddicken benétigt werden, die
ein entsprechendes Tankeigengewicht nach sich ziehen, wodurch der Energiebedarf fiir den
Transport unverhaltnisméfig ansteigen wiirde [vgl. Radgen et al., 2006, S. 76]. Dariiber
hinaus ist es schwierig, Druckbehélter mit den erforderlichen Gréen und Wandstéirken
zu schweiflen [vgl. Radgen et al., 2006, S.77].

Dem Phasendiagramm von COy (vgl. Abbildung 2.20) kann entnommen werden,
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FlieBgeschwindigkeiten von 1,5m/s und 2,5m/s, eigene Berechnung mit
Daten aus |Gottlicher| [1999, S. 160]

dass durch eine Abkiihlung unter atmosphérischem Druck kein fliissiges CO2, sondern
Trockeneis entsteht. Fliissiges CO2 kann in einem Temperaturbereich von -55,6 °C bis
+31°C und bei einem Druck von mehr als 5,8 bar bestehen. Fiir den Transport von COq
werden bislang der Hybrid-Tank fiir 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 Fliissiggasschiffen vor, die iiblicherweise bei -50 °C
und 7 bar betrieben werden [vgl. [Metz et al., 2005, S.186].

Durch duflere Warmezufuhr wird das CO2 in dem Hybrid-Tank auf dem Transportweg

erwarmt, so dass es verdampft. Gasformiges CO2 hat eine geringere Dichte als fliissiges
CO4, wodurch sich der Druck im Behélter erhéht. Da die Kiithlung des Tanks zu energie-
aufwindig wére, wird das gasformige CO4 tiblicherweise in die Atmosphére entlassen [vgl.
Metz et all 2005| S.187]. Eine andere Moglichkeit besteht darin, das gasformige COq

mittels einer Kéltemaschine auf dem Schiff erneut zu kondensieren. Fiir diese Kiihlung

wird eine elektrische Leistung von 22 W /t angegeben. Diese resultierende Kiihlenergie
héngt somit von der transportierten CO2-Menge und der Transportzeit ab [vgl.

et al}, [2006, S.77].
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Der Schiffstransport hat gegeniiber dem Pipelinetransport den Vorteil, dass bei jeder
Schiffslieferung bestimmt werden kann, welcher Speicherstétte das COo zugefithrt werden
soll. Dieser Vorteil bleibt so lange bestehen, bis ein COs-Pipeline-Netz existiert, in
dem eine dhnliche Flexibilitat gegeben ist. Der Nachteil des Schiffstransports besteht
in der Notwendigkeit, das COo 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 COs-Speichers kann auch am Entladungspunkt ein
Zwischenspeicher notwendig sein [vgl. Radgen et al., 2006, S. 77]. Der CO2-Schiffstransport
wird (aus wirtschaftlichen Griinden) vor allem bei ldngeren Distanzen (ab 1000 km) und
kleineren COs-Jahrestonnagen zum Einsatz kommen (vgl. Kapitel 2.2.3).

Die groBten Schiffe zum Transport von Fliissiggas weisen GroBen von 200 000 m? auf,
wodurch 230kt an COg in fliissiger Phase transportiert werden kénnten [vgl. Metz et al.)
2005, S.186]. Die technische Entwicklung konzentriert sich allerdings auf Schiffsgrofen
zwischen 10kt und 50kt [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.84]. Im Bereich der Nordsee
befindet sich ein COy-Schiff mit 1250 m?® im Einsatz. Das 1999 gebaute Schiff ,,Coral
Carbonic“ transportiert CO3 bei einem Druck von maximal 17,9 bar und einer minimalen
Temperatur von bis zu -40°C [vgl. McConnell et al.l 2009al S.C-7]. Die tatséchlich
einzusetzende SchiffsgroBe héngt letztendlich von den 6rtlichen Gegebenheiten ab (v. a.
maximaler Tiefgang, Kailange).

Beim Entladen der Zwischenspeicher an Land oder des Schiffstanks ist darauf zu
achten, dass das frei werdende Volumen durch gasférmiges COq aufgefiillt wird, um
keine Verunreinigungen mit Umgebungsluft zuzulassen, so dass ein reiner COs-Strom
gespeichert werden kann [vgl. Metz et al., 2005, S. 187].

2.1.3.2.4 Bahn- und LKW-Transport Der Transport von CO5 per Bahn oder LKW
kann aufgrund begrenzter Kapazitdten sinnvollerweise nur fiir Pilot- und Demonstra-
tionsprojekte eingesetzt werden, bei denen eine hohe Flexibilitdt gewiinscht ist. Beim
LKW-Transport wird mit einer COo-Ladekapazitit von 20t gerechnet, ein Ganzzug kann
bis 1300t bis 3000t aufnehmen [vgl. [Fischedick et al., 2007, S. 71].

Zum Transport des fliissigen CO2 werden wie beim Schiffstransport Hybrid-Tanks
eingesetzt. Das COs 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 CO,-Transport Obwohl der COo-Transport das entscheidende

Bindeglied zwischen COs2-Abscheidung und COs-Speicherung darstellt, ist der Auf-

bau einer entsprechenden Transportinfrastruktur bislang erst wenig untersucht worden.
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Durchgefithrte Studien haben sich bisher vor allem auf den Aspekt der Wirtschaftlichkeit
konzentriert [vgl. Bundestag), 2008b, S.15f.].

Der Schwerpunkt bisheriger COo-Pipeline-Aktivitdten liegt in Nordamerika, wo bislang
5200 km COg2-Pipelines errichtet worden sind [vgl. McConnell et al., 2009b, S. 9]. Weltweit
werden mehr als 50 Mt an COq pro Jahr in Pipelines transportiert [vgl. Bennaceur et al.)
2008, S.85]. Uber 90 % dieser Transporte finden im US-Bundesstaat Texas statt, um
das COg zur verbesserten Erdolgewinnung in Erdéllagerstétten zu verpressen [vgl. Metz
et al., 2005, S. 182].

COa-Schiffstransporte haben bislang ausschliefflich fiir die Lebensmittelindustrie statt-
gefunden. Weltweit sind hierfiir vier kleinere Schiffe mit Hybrid-Tank im Einsatz, die COq
aus der Ammoniak-Produktion in Nord-Europa transportieren. Vor allem in Norwegen
und Japan wird die weitere Entwicklung von grofleren Schiffen und der dazugehorigen
Zwischenspeicher vorangetrieben [vgl. [Fischedick et al. 2007, S.70f.], [vgl. Metz et al.,
2005, S.186]. Von der EU-Kommission wird seit Ende 2009 ein Projekt gefoérdert, das eine
erste COo-Transport-Infrastruktur fiir kleinere und mittlere CO2-Emittenten untersucht.
Als Modellregionen werden Le Havre und Rotterdam mit den COo-Speicherstéitten in
leeren Erdol- und Erdgasfeldern in der Nordsee verbunden. Als COo-Transportoption
werden neben einer Pipeline auch Schiffe untersucht, die das CO4 in fliissiger Form bei
-50°C und 7bar bis -30°C und 15bar transportieren [vgl. |Plasynski und Deel, [2010a,
S.2].

Der COs-Transport mittels Bahn und LKW findet bislang nur vereinzelt im Ver-
suchsmafistab statt. So wird in dem von Vattenfall betriebenen Oxyfuel-Demonstra-
tionskraftwerk am Standort Schwarze Pumpe das CO5 mit handelsiiblichen 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 Féllen eine Pipeline zum
Abtransport des COg zum FEinsatz kommen, bei acht Anlagen ist die Art des COo-
Transports noch nicht festgelegt. In lediglich einem Fall soll das COs2 ausschlielich
per Schiff beférdert werden (Finnland, tber 1400 km). Dreimal soll eine Kombination
aus Pipeline und Schiff bzw. einmal aus Pipeline und LKW zum Einsatz kommen. Die
geplanten Pipelineldngen variieren zwischen 6,4 km und 300 km und betragen im Mittel
132km [vgl. McConnell et all 2009b| S. 13 ff.].

2.1.3.3 CO,-Speicherung und CO,-Monitoring

Die Speicherung von COs stellt den dritten groflen Schritt der CCS-Prozesskette dar. Dass

eine CO2-Speicherung im geologischen Untergrund grundsétzlich mdoglich ist, beweisen
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natiirliche Kohlenwasserstoff- und Kohlenstoffdioxid-Lagerstatten, die seit Jahrmillionen
innerhalb bestimmter geologischer Formationen von der Atmosphére getrennt lagern. Die
CO3-Speicherung wird von einem COo-Monitoring begleitet, das vor, wiahrend und nach
der COs-Einlagerung durchgefiihrt wird, um sicherzustellen, dass die Speicherstétte fiir
die Einlagerung von COs geeignet ist und dass ausreichend wenig COy entweicht.

Im Folgenden werden die moéglichen COs9-Speicheroptionen vorgestellt, bevor auf die
COq-Einlagerungs- und COg-Speichermechanismen nédher eingegangen wird. Abschlieflend
wird der Aspekt des CO2-Monitorings dargestellt und es wird ein kurzer Status quo zur

COq-Speicherung gegeben.

2.1.3.3.1 CO,-Speicheroptionen Die einzelnen Moglichkeiten der geologischen COo-
Speicherung verfiigen allesamt iiber ein Reservoir, das mit einem dichten Gestein nach
oben und seitlich abgeschlossen sein muss. Dieses Reservoir besitzt ein Sedimentgestein
(Ablagerungsgestein), das durch seine Porositit eine entsprechende COs-Lagerkapazitit
(in Form von Hohlrdumen) bereitstellt [vgl. Duckat et al., [2004, S.22].

Fiir alle CO2-Speicheroptionen muss vor der ersten Einlagerung sichergestellt sein, dass
das Reservoir fiir die Langzeitspeicherung von COy geeignet ist. Im ,,Gesetz zur Demons-
tration der dauerhaften Speicherung von Kohlendioxid“ werden Messdaten festgelegt,
die fiir die Charakterisierung und Bewertung der potenziellen Kohlenstoffdioxidspeicher
verwendet werden. Aus diesen Messdaten (z. B. Porenvolumen, Losungsgeschwindigkeit,
Mineralisierungsgeschwindigkeit) muss anschlieend ein statisches, dreidimensionales
Modell der COo-Speicherstétte erstellt werden. Anhand einer anschliefenden Simulation
des dynamischen Speicherverhaltens soll abschlielend eine Risikobewertung durchgefiihrt
werden [vgl. Bundesregierung, 2012, S. 28 f.].

Im Folgenden werden zunéchst diejenigen COo-Speicheroptionen benannt, die we-
gen fehlender Langzeitspeichersicherheit (Ozeanspeicherung, Nutzung in aktiven Erdol-
/Erdgaslagerstiatten) oder hohem energetischen Aufwand (Speicherung von Trockeneis,
Mineralisierung) ausgeschlossen werden. Anschlieend werden COg-Speicherméglichkeiten
vorgestellt, die sich fiir negative CO2-Emissionen anbieten (leere Erdol-/Erdgasfelder, nicht
abbaubare Kohlefloze, saline Aquifere). Zum Schluss werden weitere CO2-Speicheroptionen
vorgestellt, die sich aus heutiger Sicht nicht grofflachig durchsetzen werden, aber fiir
Nischenanwendungen denkbar sind (z. B. Salzkavernen, industrielle Nutzung). Auf die
Hohe der CO2-Speicherkapazititen fiir die einzelnen Lageroptionen wird in Kapitel 2.3.4.3

vor dem Hintergrund der Nachhaltigkeit der CO2-Sequestrierung néher eingegangen.

Ausgeschlossene CO;-Speicheroptionen Bei der Speicherung von COs in ozeanischen

Gewiéssern soll die natiirliche CO2-Aufnahmefiahigkeit der Weltmeere kiinstlich erweitert
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werden (vgl. Kapitel 1.1.1). Hierfiir wurden bislang ausschliellich Computersimulationen
und Laborexperimente durchgefithrt. Ob die beiden theoretisch vorhandenen Speicherme-
thoden (fliissiger CO2-See in mindestens 3000 m Tiefe und gasformige COg-Dispersion
in 500 m Tiefe) in der Praxis Erfolg haben, wird wahrscheinlich nicht tiberpriift werden
koénnen, da bisherige Versuche in Norwegen und Hawaii am Widerstand der Bevolkerung
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.24ff.], [vgl. Bennaceur et all |2008| S.108]. Dariiber hinaus ist im Jahr 2007
im Ubereinkommen zum Schutz der Meeresumwelt des Nordost-Atlantiks (OSPAR) die
Einlagerung von CO4 in die Wassersaule oder auf den Grund des Ozeans verboten worden
[vgl. Bennaceur et al., 2008, S.108]. Des Weiteren lehnt die Bundesregierung die Einlage-
rung von COy in der Wassersdule des Ozeans grundsétzlich ab [vgl. BMWi et al., 2007,
S.9]. Weiterhin wird der Ozean (im Gegensatz zum geologischen Untergrund) als Teil der
Biosphére angesehen, so dass im Ozean eingelagerte CO2-Mengen relativ zeitnah wieder
in die Atmosphére gelangen kénnen, was dem Ansatz der negativen COs-Emissionen
widerspricht [vgl. Radgen et al., 2006, S.88].

Die Nutzung von abgeschiedenem CQOjy zur Verbesserung der Erdol- oder Erdgas-
ausbeute aus aktiven Kohlenwasserstofflagerstatten (Enhanced Oil/Gas Recovery bzw.
EOR/EGR) wird als COg-Speicheroption nicht berticksichtigt. Hierdurch gelangen neue
Kohlenwasserstoffe in die Atmosphére, die zu zusétzlichen COo-Emissionen fiihren und
den Gedanken der COs-Negativitit konterkarieren (vgl. Kapitel 2.3.4). Die Einlagerung
in erschopfte Erdol- und Erdgasfelder wird im Folgenden hingegen mitberiicksichtigt.

Die Einlagerung von COs in stillgelegte Kohlebergwerke weist zunédchst den technischen
Vorteil auf, dass das CO4 an den verbliebenen Kohleresten (relativ langzeitstabil) adsorbie-
ren kann. Dem steht gegeniiber, dass ehemalige Bergwerke haufig duflerst verzweigt und
mit weiteren Bergwerken verbunden sind. Vor allem in Deutschland existieren Verbund-
bergwerke von groflier Ausdehnung, bei deren Bau keine Nutzung als CO9-Speicherstétte
vorgesehen gewesen ist. Diese Verbundbergwerke miissten mit hohem Aufwand abgedich-
tet werden, wobei druckresistente Schacht- und Stollenverschliisse zunéchst entwickelt und
erprobt werden miussten [vgl. Radgen et al., 2006, S.96]. Hinzu kommen héufig Deckge-
birge, die das eingelagerte CO2 nicht sicher zuriickhalten wiirden, so dass ein erhebliches
Leckagerisiko vorliegen wiirde. Dariiber hinaus befinden sich die Bergwerke héufig in
geringer Tiefe (kleiner 800 m), so dass gasformiges CO2 mit einer relativ kleinen Dichte
eingelagert werden miisste, was die vorhandenen Speicherkapazitéiten deutlich reduzieren
wirde [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, fliissige CO2 verdampfen koénnte, 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 Griinden
wird die COs-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 COgq
sehr energieintensiv ist (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1). Die Einbringung von Bikarbonat, das
aus abgeschiedenem CQOs in Verbindung mit Kalkstein und Wasser entsteht, in den
Ozean wird ebenfalls nicht weiter verfolgt, da diese Moglichkeit als nicht umsetzungsfahig
angesehen wird [vgl. Duckat et all 2004, S.27].

Beim Konzept der Mineralisierung reagiert gasformiges, konzentriertes CO5 mit Mag-
nesium- oder Kalziumsilikaten zu Karbonaten, in dem COs fest gebunden ist, und
Siliziumverbindungen. Hierbei handelt es sich um einen natiirlichen Prozess, der bei der
Gesteinsverwitterung zu beobachten ist. Obwohl das Verfahren eine Reihe von Vorteilen
hat (exotherme Reaktion, permanente COg-Speicherung ohne Leckagerisiko, weltweit
ausreichend Rohstoffe vorhanden), besteht das Problem, dass der Prozess der Mineralisie-
rung, der in der Natur iiber sehr lange Zeitrdume (Jahre bis Jahrtausende) ablduft, nur
sehr aufwéndig beschleunigt werden kann. Diese beschleunigenden Mafinahmen kénnen
eine Erhohung der Reaktionstemperatur bzw. des -drucks, Verringerung der Partikel-
groflen oder der Einsatz von Katalysatoren sein, was einen zuséitzlichen Energieeinsatz
bedingt. Pro Tonne COy werden zwei bis drei Tonnen Magnesiumsilikate benétigt, so
dass ein erheblicher Aufwand fiir den Antransport der Silikate und fiir den Abtransport
der Karbonate absehbar ist [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.108], [vgl. Radgen et al.l |2006]
S.881f.].

Leere Erdol- und Erdgasfelder Die COs-Einlagerung in erschépfte Erdol- und Erdgas-
lagerstéitten erscheint als vielversprechende COs-Speicheroption. Hierbei muss jedoch
erwahnt werden, dass aus wirtschaftlichen Griinden Erdéllagerstéatten iiblicherweise zu
25 % und Erdgaslagerstéitten tiblicherweise zu 60 % bis 90 % entleert werden, so dass
die COq-Einlagerung in vielen Féllen mit einer weiteren Erdél- und Erdgasférderung
einhergehen wird [vgl. Radgen et al., 2006, S.103f.]. Die meisten bislang durchgefiihrten
COs-Einlagerungen in leere Erdol- und Erdgasfelder sind mit einer weiteren Ausbeutung
dieser Felder kombiniert worden. Hierbei wird 7% bis 19 % der urspriinglichen Erdol-
menge durch COg ersetzt [vgl. McConnell et al., 2009a, S. D-7]. Eine CO9-Einlagerung
mit gleichzeitiger Auslagerung weiterer, fossiler Energietréger widerspricht jedoch dem
eigentlichen Ansatz der COs-Negativitit, so dass zukiinftig im FEinzelfall untersucht
werden muss, wie hoch die tatséchlich eingelagerten COs-Mengen ausfallen.

Die wirksame Speicherfunktion ist zum einen durch die iiber Millionen von Jahren
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andauernde natiirliche Kohlenwasserstofflagerung und zum anderen durch die jahrzehn-
telange Zwischenspeicherung von Erdgas nachgewiesen. Allerdings findet die Zwischen-
speicherung von Erdgas bei geringeren Druckverhéltnissen und iiber kiirzere Zeitraume
statt als dies bei der COo-Einlagerung beabsichtigt ist. Ein Vorteil von leeren Erdél- und
Erdgasfeldern ist die vorhandene Bohrlochinfrastruktur, die jedoch dadurch relativiert
wird, dass die bestehenden Abdichtungen der Bohrlécher unter Umsténden den erhéhten
Anforderungen des grofieren Drucks und des COy angepasst werden miissen [vgl. Duckat
et al., 2004, S.22f.], [vgl. Bennaceur et al., 2008, S. 98].

COq weist gegentiber Erdgas eine hohere Dichte und eine hohere Viskositat (Zahfliissig-
keit) auf, so dass es in der COq-Lagerstétte als weniger mobil anzusehen ist [vgl. [Duckat
et al., 2004, S.23].

Nicht abbaubare Kohlelagerstatten Bei nicht abbaubaren Kohlelagerstatten handelt
es sich um Kohlefloze, die fiir einen wirtschaftlichen Abbau entweder zu tief liegen oder zu
diinn sind. In diesen Kohleflézen ist Methan vorhanden, das in der Regel an den Kohlen
adsorbiert ist. Dieses Methan in den Kohleporen kann durch COs ersetzt werden, da COs9
im Vergleich zu CHy bevorzugt an Kohle adsorbiert. Dabei kann die gegeniiber Methan
fiinf- bis zehnfache Menge an COs eingelagert werden [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.99].

Da es sich bei Methan um ein im Vergleich zu COy viel stirkeres Treibhausgas handelt,
muss das geférderte CHy energetisch genutzt werden, damit es wieder zu COgy (und HyO)
reagieren kann. Durch den geringen Kohlenstoffanteil kommt es trotz Methannutzung zu
einer effektiven COq-Einlagerung, die jedoch gegeniiber anderen Speicheroptionen (z. B.
saline Aquifere) geringer ausfallt [vgl. Radgen et al., [2006] S.97].

Die Aufnahmefihigkeit der Kohlefloze fiir das einzulagernde CO9 héngt von einer
Reihe von Faktoren ab, z. B. Tiefe (maximal 1500 m), Druck, Temperatur, Kohlesorte
und Permeabilitdt. Durch die portse Struktur der Kohle kann durch COs-Adsorption an
ihrer grolen Oberfliche drei- bis siebenmal so viel CO4 eingelagert werden, wie in einer
vergleichbaren leeren Erdgaslagerstétte.

Fiir die CO9-Einlagerung auf diese Art sind noch eine Reihe von technischen Fragen
zu kldren. Es besteht beispielsweise die Gefahr, dass durch die COs-Adsorption die
Kohle anschwillt, wodurch die Permeabilitiat, die Injektionsrate und letzten Endes die
Speicherfihigkeit reduziert wird. Des Weiteren ist die Dichtigkeit des Deckgebirges
ungewisser als im Fall von Erdol- und Erdgaslagerstiatten [vgl. Radgen et al., 2006} S.99],
[vel. [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 Bewésserungszwecken
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genutzt werden kann. Dieses Salzwasser ist nahezu stationir — aufgrund regionaler Druck-
unterschiede treten FlieSgeschwindigkeiten von einigen Dezimetern bis zu wenigen Metern
pro Jahr auf [vgl. McConnell et al., [2009a, S. D-6]. Im Gegensatz zu ehemaligen Lager-
statten fiir Kohlenwasserstoffe haben sie bislang keinen Langzeit-Dichtigkeitsnachweis
geliefert und koénnen entweder offen oder geschlossen sein. Durch das bislang geringe
wirtschaftliche Interesse an tiefen salinen Aquiferen sind bisher nur wenige Bohrungen
abgeteuft worden. Gegeniiber den Erdol- und Erdgaslagerstitten hat dies einerseits den
Vorteil eines geringeren Leckagerisikos, andererseits stellt das erhohte Fiindigkeitsrisiko
einen Nachteil dar.

Als Gesteinsarten kommen héufig Sandstein oder Kalkstein vor, in die Wasser gepumpt
werden kann oder Fliissigkeiten eingelagert werden kénnen. Kristalline Gesteinsarten
wie Granit verfiigen iiber keine ausreichende Porositat und Permeabilitéat fiir die COa2-
Einlagerung. Der Anteil des pordésen Volumens, der mit CO4 gefiillt werden kann, bestimmt
die COg-Speicherkapazitdt. Die Bestimmung dieses Anteils ist Forschungsgegenstand
mehrerer COg-Speicherprojekte und kann zwischen 2 % und 68 % liegen [vgl. Bennaceur
et al., 2008, S.103f.].

Das COs sollte in diese Gesteinsschichten im tiberkritischen Zustand und tiefer als
800 m eingelagert werden, damit das COz eine hohe Dichte von 600 kg/m?3 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 COg-Speichertiefen von mindestens
1000 m gefordert, da bereits geringe Verunreinigungen des COq zu einer geringeren Dich-
te filhren. Durch unterschiedliche Temperaturgradienten kann es zu unterschiedlichen
CO2-Speichertemperaturen kommen, die die Dichte und den Aggregatzustand beein-
flussen. Hierdurch kénnen sich Anderungen bzgl. der COs-Speicherkapazitit und des
Leckagerisikos ergeben [vgl. Bennaceur et all 2008, S.105].

Weitere CO,-Speicheroptionen Neben den bislang genannten CQOs-Speicheroptionen
gibt es weitere COs-Speicheroptionen, die sich mit hoher Wahrscheinlichkeit aus ver-
schiedenen Griinden nicht grofiflichig durchsetzen werden, aber eventuell fiir regionale
Nischenanwendungen geeignet sein konnen.

In Salzkavernen wird seit Jahrzehnten erfolgreich Erdgas zwischengespeichert, da
sie iber eine hohe Injektivitdt verfiigen. Gegen eine Einlagerung von COq spricht al-
lerdings, dass sie in der Regel recht flach liegen und die Kapazitit jeder einzelnen
Kaverne recht gering ist [vgl. Bennaceur et al., [2008] S.107]. Dariiber hinaus sind bei der
Erdgasspeicherung bislang Speicherintervalle im Tages- bis Jahresbereich angewendet
worden, wahrend die Salzkaverne den Speicherdruck bei der COs-Speicherung fiir Jahr-

hunderte bis Jahrtausende aushalten muss. Eine interessante Option kénnte jedoch die
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kurzzeitige COs-Speicherung fiir Pufferzwecke darstellen, falls eine Zwischenspeicherung
(z.B. beim COs-Schiffstransport) notwendig ist [vgl. [Metz et al., |2005, S.220]. Eine
Nutzungskonkurrenz kénnte sich mit der Untertagedeponierung von Industrieabféllen
oder mit der Nutzung als Druckluftspeicher ergeben [vgl. Donner und Liibbert, 2006,
S. 25], [vgl. Oertel, 2008, S.34]. Ein Nachteil von Salzkavernen ist, dass es aufgrund der
CO32-Einlagerung in einen Hohlraum (&hnlich wie in einem ehemaligen Kohlebergwerk) zu
einer ungewollten, rapiden Entleerung kommen kann, die in der Form fir Porenspeicher
(Aquifere, Erdol-/Erdgaslagerstatten) aufgrund geringerer Permeabilitit und Porositéit
nicht moglich ist [vgl. [Radgen et al., 2006, S.124]. Bislang gibt es kein Beispielprojekt
fiir die CO2-Einlagerung in eine Salzkaverne [vgl. [McConnell et al.; 2009a, S.D-9].

Die COs-Einlagerung in Gas- und Olschiefer ist mit der COo-Adsorption in tiefen
Kohleflozen vergleichbar. Die geringen Tiefen dieser Lagerstétten und die sehr geringe
Permeabilitit der Gas- und Olschiefer machen eine Einlagerung jedoch technisch nahezu
unmoglich [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.107].

Eine weitere Option ist die CO9-Einlagerung in Basalte. Auch wenn Basalte in grofien
Mengen weltweit vorhanden sind, zeichnen sie sich durch eine geringe Porositat und
Permeabilitéit sowie ein geringes Porenvolumen aus. Diese fiir die COo-Einlagerung nega-
tiven Eigenschaften werden dadurch ausgeglichen, dass die in den Basalten enthaltenen
Silikate mit COq zu kohlensauren Mineralien reagieren konnen. Eine Verteilung des COs9
konnte iiber Risse und Fissuren im Basalt geschehen, die eine gewisse Permeabilitét
gewdhrleisten. Zur langzeitigen Einlagerung ist ein abschlieBendes Deckgebirge notwendig.
Diese Speicheroption muss zukiinftig noch ndher untersucht werden [vgl. [Metz et al.,
2005l S. 219].

Eine kombinierte COo-Abscheidungs- und COs-Speicheroption besteht darin, Kalkstein
in Wasser aufzulosen und das Rauchgas in Form von Bléaschen durch dieses Becken zu
leiten. Das dabei entstehende Hydrogencarbonat (HCOj3) soll anschlieBend im Ozean
gespeichert werden. Neben der rechtlichen Machbarkeit wird vor allem die technische
Machbarkeit als duflerst unwahrscheinlich angesehen: Die Herstellung von ausreichend
kleinen Blédschen wird als sehr schwierig eingeschétzt, die benotigten Becken werden
extrem grofie Dimensionen erreichen [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.109].

Auch wenn COq mittlerweile als dritthaufigstes Gas (hinter Sauerstoff und Stickstoff)
industriell genutzt wird (z. B. fiir die Erzeugung von Diingemitteln oder Chemikalien),
so sind die verwertbaren Mengen mit 100 Mt/a bis 200 Mt/a im Vergleich zu den progno-
stizierten COs-Abscheidungsmengen eher gering. Derzeit werden etwa 0,5 % der jahrlich
emittierten CO2-Menge industriell genutzt. Bei einer konsequent vorangetriebenen Forcie-
rung der CO2-Nutzung in der chemischen Industrie konnte dieser Anteil auf maximal 5 %

ausgeweitet werden. Dariiber hinaus fithrt die industrielle CO2-Nutzung in den meisten
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Féllen langfristig nicht zu den gewiinschten negativen COs-Emissionen [vgl. |[Fischedick
et al} 2007, S. 78], [vgl. Bennaceur et al., 2008, S.109]. Die industrielle CO2-Nutzung
kann sich jedoch ddmpfend auf die CCS-Kosten auswirken — hierfiir werden allerdings
verschieden hohe Reinheitsgrade fiir die unterschiedlichen Einsatzzwecke gefordert [vgl.
Kuckshinrichs et al.| 2010, S.If.]. An der industriellen Nutzung von COy wird bereits seit
mehreren Jahrzehnten geforscht [vgl. [Kuckshinrichs et al., [2010, S. 110]. So unterstiitzt
das Bundesministerium fiir Bildung und Forschung die stoffliche Nutzung von COq bis
zum Jahr 2014 mit einem Férdervolumen von 100 Mio. Euro [vgl. BINE, [2010, S.1]. In
Kapitel 5.4.4.1| wird in Form eines Exkurses auf die langfristige CO9-Speicherkapazitét
der industriellen CO2-Nutzung ndher eingegangen.

Die Verwendung von speziellen Algensorten, die COs aus Gasstromen mit geringer
COs-Konzentration zu Karbonaten umwandeln kénnen, befindet sich in einer frithen
Phase der Forschung. Die anschliefende Verwendung der Algen als Brennstoff oder
Treibstoff wiirde 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 CO,-Einlagerungsmechanismen Das CO; wird fiir die Einlagerung in den
Untergrund mittels einer Bohrung in die gewiinschte Tiefe gepumpt. In dieser Tiefe
ist das Injektionsrohr auf einer Lange von 10m bis 100 m 16chrig oder ist mit einem
permeablen Filter ausgeriistet, so dass das CO4 auf dieser Lange in die Speicherformation
gepresst wird. Zunéchst breitet sich das COs durch den Einpressdruck aus. Weitere
CO3-Bewegung ergibt sich beispielsweise durch natiirliche Druckgefélle, Auftrieb durch
Dichteunterschiede, Diffusion, Auflésung im Formationsmedium oder COs-Adsorption an
organischem Material. Wahrend sich CO4y im fliissigen bzw. iiberkritischen Zustand mit
fliissigem Erdgas vermischt, hingt die Vermischung mit Erdél von der Olzusammensetzung,
der Temperatur und dem Druck ab. Fliissiges CO4 ist mit Salzwasser nicht mischbar, so
dass es sich hierin nur langsamer ausbreiten kann. Durch den Dichteunterschied von 30 %
bis 50 % steigt das COq in salinen Aquiferen nach oben auf [vgl. [Metz et al., 2005| S. 205].

Fine Einlagerung sollte unterhalb von 800 m vorgenommen werden, da ab hier die
Temperatur- und Druckbedingungen dem iiberkritischen Aggregatzustand des COq
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
1000 m wird grundsétzlich nicht favorisiert, da zum einen die Gesteinsporositit 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 Abhéngigkeit
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 CO;,-Speichermechanismen Die Speicherung von COs 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 Stérungen dar. In beiden
Fallen wird das COs durch Gesteinsschichten mit einer geringen Permeabilitdt physika-
lisch zuriickgehalten, was am Speicherbeginn den grofiten Beitrag zur COo-Speicherung
liefert (vgl. Abbildung 2.24). Daneben kann sich das eingelagerte COg in Gesteinsporen
einlagern, was ebenfalls als physikalischer Speichermechanismus bezeichnet wird. Bei der
Einlagerung muss beachtet werden, dass der eingebrachte Druck nicht dazu fithren darf,
dass die stratigrafischen oder strukturellen Fallen beschédigt werden [vgl. [Metz et al.,
2005, S.208], [vgl. Bundestag, [2008b, S. 16].

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

angereicherte Formationswasser weist eine hohere Dichte auf und sinkt ab. Hierdurch wird
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die CO3-Losung im iibrigen Formationswasser beschleunigt. Der abschlieende geochemi-
sche Mechanismus der Mineralisierung setzt frithestens nach mehreren Jahrzehnten ein.
Hierbei wird das CO9 zusammen mit Wasser und Silikaten in langzeitstabile Karbonate
umgewandelt [vgl. Radgen et al.| [2006, S.116], [vgl. Metz et al., 2005, S. 208].

100%
Strukturelle und stratigrafische Riickhaltung
90% -

80% -

70% -

Einschluss in Poren

60% -

50% -
Steigende Spei

40%

30%

Beitrag zur CO,-Speicherung

20%

10%

0%
1 10 100 1000 10000
Jahre nach der Injektion

Abbildung 2.24: Beitrag der Speichermechanismen im Zeitverlauf, eigene Darstellung auf
Basis von Metz et al.| [2005} S.208], Bundestag) [2008b, S. 16]

Wie fiir den CO»o-Transport ist es auch fiir die COo-Einlagerung wichtig, dass es sich um
einen moglichst reinen CO2-Strom handelt (vgl. Kapitel 2.1.3.2.1). Verunreinigungen im
COq, fithren dazu, dass das CO9 zum einen weniger stark komprimiert werden kann und
zum anderen das vorhandene Speichervolumen durch andere Gase besetzt wird. Hierdurch
wird die COg-Speicherkapazitéit reduziert. Dariiber hinaus kénnen die Verunreinigungen
in salinen Aquiferen die Geschwindigkeit und die Menge des im Wasser gelésten und
mineralisierten COg negativ beeinflussen. In nicht abbaubaren Kohlelagerstéatten kann
durch HsS- oder SOs-Verunreinigungen die COs-Speicherkapazitit reduziert werden,
da die H2S- und SO9-Adsorptionsaffinitit hoher ist als diejenige von COs. Dahingegen
haben Ny-Anteile aus dem Rauchgas in dieser Hinsicht keine negativen Folgen, da CO,
gegeniiber Ny bevorzugt an Kohle adsorbiert [vgl. Metz et al., [2005], S. 220].

2.1.3.3.4 CO3-Monitoring Das COo-Monitoring stellt eine Art Verbleibanalyse fiir das
eingelagerte CO4y dar. Hierbei sollen zum einen lokale Risiken, die durch COo-Austritte
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fiir die Umwelt und Menschen in der ndheren Umgebung entstehen kénnen, und zum
anderen globale Risiken vermieden werden. Die globalen Risiken bestehen darin, dass
das eingelagerte COs im Laufe der Zeit wieder in die Atmosphére entweicht und den
Treibhauseffekt wiederum verstiarkt. Die jahrlichen COs-Leckageraten sollten 0,01 %
nicht iiberschreiten, um einen langfristigen CO2-Entnahmeeffekt zu gewédhrleisten. Dieser
Aspekt wird in Kapitel [2.3.4.3.2 weiter ausgefiihrt.

Bereits bei der Injektion wird die Injektionsrate, der Injektionsdruck und Aggregatzu-
stand des CO2 gemessen, um die eingelagerte CO2-Menge bestimmen zu kénnen. Durch
Bohrlochmessung mittels Messsonden kann die Standfestigkeit des Betons ermittelt
werden, der das Bohrrohr umgibt. Weitere Messsonden kénnen zur Temperatur- und
Gerduschmessung eingesetzt werden, um Schéden in der Bohrung zu detektieren [vgl.
Price und Smith, 2008, S.22f.].

Fiir die Uberwachung der COs-Bewegungen im Untergrund kénnen technische Ver-
fahren zum Einsatz kommen, die bereits in der Erdol- und Erdgasférderung 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 verfiigbar sind. Als direkte Methode kann ein Indikator (Mar-
kierungsstoff) verwendet werden, damit die Bewegung des COg nachvollzogen werden
kann, sobald das markierte CO2 an einer Beobachtungsbohrung festgestellt wird. Dariiber
hinaus kann die Wasserzusammensetzung, die COo-Sattigung 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.235f.]. Zu den indirekten Methoden z&hlen
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 iiberpriift werden, ob die
Einlagerungsprozesse und die Verteilung des COs in der Speicherformation wie geplant
bzw. vorab simuliert stattfindet [vgl. [Bundestag), 2008b, S. 24].

Fiir die Uberwachung von Leckagen in die Atmosphire konnen Infrarotgasanalysatoren
zur lokalen COo-Messung verwendet werden, die bereits vielfach eingesetzt werden.
Fiir die Ferniiberwachung 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 COy aus der Speicherstétte entwichen
ist. Durch die Beobachtung von Okosystemen kann festgestellt werden, ob Veréinderungen
am Pflanzenwachstum oder der Artenvielfalt durch COq-Freisetzung erfolgt sind [vgl.
Bundestag, 2008b}, S.24], [vgl. [McConnell et al.; 2009b|, S. 23], [vgl. [Metz et al., 2005
S.239f1.]. Eine weitere Moglichkeit des COg-Monitorings besteht darin, dem COg (dhnlich

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 CO,-Speicherung Weltweit existieren mehr als einhundert Pro-
jekte zur kiinstlichen Einlagerung von COs. Der Grof3teil dieser Projekte befindet sich in
den USA und Kanada (vgl. Abbildung 2.25). Innerhalb der USA befinden sich die meisten
COg-Lagerstétten in Texas, wo das COy zur Steigerung der Erdolforderung (EOR) seit
den 1970er Jahren eingesetzt wird, so dass ein wirtschaftlicher Betrieb gewéhrleistet ist.
Auf kanadischer Seite wird das CO9 vor allem aus Erdgas abgeschieden und zusammen
mit Schwefelwasserstoff (H2S) wieder im Untergrund verpresst [vgl. Metz et al.l 2005|
S.201], [vgl. Karlsson und Bystrom), 2011} S. 21].
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Abbildung 2.25: Auswahl an realisierten und geplanten kiinstlichen 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 1]

Die meisten der iiber 100 COo-Speicherprojekte weisen eine relativ geringe jahrliche
COq-Speicherrate auf. Weltweit existieren derzeit sieben COg-Speicherprojekte im grof3-
industriellen Mafistab, die mehr als 1 Mt/a an COs speichern (vgl. Tabelle 2.3). Bis
Ende 2008 sind alleine in saline Aquifere weltweit 20 Mt an CO; eingelagert worden [vgl.
Plasynski und Deel, 2010b, S.4].

Das Sleipner-Projekt in Norwegen ist das weltweit erste Projekt im kommerziellen
MaBstab, in dem COs in einen salinen Aquifer einlagert wird. Das zu 9 % im geforderten
Erdgas enthaltene COy wird rund 250 km vor der norwegischen Kiiste unterhalb der
Nordsee in einer Tiefe von 800 Metern eingelagert. Hierbei handelt es sich um die Utsira-

Formation, einer Sandsteinschicht mit eingelagerter Sole in 800 m bis 1000 m Tiefe.
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Tabelle 2.3: Kommerzielle CO2-Speicherprojekte, eigene Darstellung mit Daten aus [Mc;
Connell et al.| [2009b] S. 22]

Projekt-  Land Start COo- Einlagerung Transportart Speicherart

name Quelle in Mt/a

Rangely  USA 1986 Erdgasauf- 1,0 Pipeline, EOR
bereitung 285 km

Sleipner ~ Norwegen 1996 Erdgasauf- 1,0 Pipeline, Geologisch
bereitung 0km

Val USA 1998 Erdgasauf- 1,0 Pipeline, EOR

Verde bereitung 132km

Pipeline

Weyburn  Kanada 2000 Kohlever- 24 Pipeline, EOR
gasung 330 km

In Salah  Algerien 2004 Erdgasauf- 1,2 Pipeline, Geologisch
bereitung 14 km

Salt USA 2006 Erdgasauf- 24 Pipeline, EOR

Creek bereitung 201 km

Snghvit Norwegen 2007 Erdgasauf- 0,7 Pipeline, Geologisch
bereitung 160 km

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

Fiir die 43 weltweit in Planung befindlichen Kraftwerke (vgl. Kapitel 2.1.3.1.5) wird
ausschlieBlich mit der CO9-Speicherung im Untergrund geplant. Eine Einlagerung in die
Wassersiule des Ozeans ist nicht vorgesehen. In 16 Féllen soll das COs in saline Aquifere
eingelagert werden, in zehn Féllen sollen leere Erdol- und Erdgasfelder verwendet werden.
Der Einsatz des CO» fiir die Erdélgewinnung ist bei 14 Projekten geplant, in einem
Fall soll das CO, fiir die Gasgewinnung verwendet werden [vgl. [McConnell et al., 2009b|
S.131f].

Das derzeit einzige COz-Speicherprojekt in Deutschland wird unter der Leitung vom
Geoforschungszentrum Potsdam (GFZ) in Ketzin (Brandenburg, CO2SINK) durchgefiihrt.
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Es wird durch die Européische Union (6. Forschungsrahmenprogramm), das Bundeswirt-
schaftsministerium und die Industrie geférdert. Insgesamt arbeiten in dem Projekt 18
wissenschaftliche Einrichtungen und Unternehmen aus neun Léndern, darunter die EON
Energie AG, die Vattenfall Europe AG und die RWE Power AG. Es sollen insgesamt
60kt an CO3 in einen salinen Aquifer in einer Tiefe von 650 m injiziert werden. Seit dem
Einlagerungsbeginn im Juni 2008 sind bis Juni 2010 36 kt an CO4 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 Mérz 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 Speicherfahigkeit des Untergrunds un-
tersucht. Bei positivem Ergebnis war eine anschliefende Erkundungsbohrung vorgesehen,
um festzustellen, ob die salinen Formationen in ca. 1000 m Tiefe fiir die CO2-Speicherung
geeignet sind. Seit dem Jahr 2011 ruht die Erlaubnis fiir Probebohrungen jedoch, da
yaufgrund der mangelnden Akzeptanz® das Projekt nicht weiter aktiv vorangetrieben
wird [vgl. Haase et al., 2008, S.1f.], [vgl. Geisslinger und Havlicek, 2011} S.1]. Daneben
untersucht ein Forschungskonsortium unter der Koordination des Instituts fiir Geowis-
senschaften der Universitit Kiel das Verhalten von eingelagertem COg im Untergrund,
um daraus Risikoprognosen und Langzeitprognosen ableiten zu kénnen. Als regionale
Forschungspartner sind die Stadtwerke Kiel AG und das (ehemalige) Landesamt fiir
Natur und Umwelt (LANU) Schleswig-Holstein beteiligt [vgl. Dahmke, [2008, S. 1].

2.2 Grundlagen der Wirtschaftlichkeit

Im Bereich der Grundlagen der Wirtschaftlichkeit werden fiir die energetische Bio-
massenutzung, Kraft-Warme-Kopplung und COs-Sequestrierung diejenigen finanziellen

Aspekte vorgestellt, die fiir die wirtschaftliche Analyse in Kapitel 4 verwendet werden.

2.2.1 Energetische Biomassenutzung

Die wirtschaftlichen Grundlagen zur energetischen Biomassenutzung konzentrieren sich
auf die Energietrager 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 kénnen (vgl. Kapitel 3.2.2).

Im Folgenden werden die wesentlichen Einflussfaktoren dargelegt, die die Energiegeste-
hungskosten bei der Strom- und Wérmeerzeugung hauptséchlich beeinflussen: Investiti-

onskosten (fiir Anlagen), Betriebskosten, Brennstoffkosten sowie Brennstoffpreise.
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2.2.1.1 Investitionskosten fiir Biomasse-Heizkraftwerke

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

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

Die Investitionskosten fiir ein Biomassekraftwerk auf Basis des Vergasungsprozesses be-
tragen bei einer elektrischen Leistung von 4,5 MW rund 5200 Euro/kW [vgl. Obernberger
und Thek| 2008, S. 6]. Im Vergleich zu einem herkémmlichen Verbrennungsprozess ergeben
sich somit Investitionsmehrkosten, die durch einen héheren elektrischen Wirkungsgrad
und eine grofere Brennstoffflexibilitit 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 iiber die Kohleférderlogistik, mit der je nach
Wassergehalt und Heizwert des Brennstoffs geringere Mitverbrennungsanteile erreicht
werden konnen, oder iiber einen separaten Forderweg, tiber den in Abhéngigkeit von
der Brennstoffqualitat ein Mitverbrennungsanteil von bis zu 40 % erreicht werden kann.
Bei Brennstoffzufithrung iiber die bestehende Kohlelogistik wird mit Investitionskosten
in Hohe von 44 Euro/kW und im Falle eines separaten Forderwegs mit 145 Euro/kW
gerechnet [vgl. Rhodes, 2007, S. 26].

Fiir Heizkraftwerke auf Basis von Biogas werden iiblicherweise relativ kleine Ver-
brennungsmotoren eingesetzt, die bei einer elektrischen Leistung von 1 MW spezifische
Investitionskosten von 2400 Euro/kW bis 2600 Euro/kW aufweisen [vgl. [Staif3, 2007,
S.I1-67]. 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 Biomethanqualitit aufzubereiten und anschliefend in das
Erdgasnetz einzuspeisen. Das Biomethan kann anschlieflend in gréfleren GuD-Anlagen zu
Strom und Warme umgewandelt werden, wo auch eine CO2-Abscheidung wirtschaftlicher
ist. Die Investitionskosten fiir ein GuD-Kraftwerk mit einer elektrischen Leistung im mitt-
leren dreistelligen MW-Bereich liegt bei 420 Euro/kW bis 700 Euro/kW [vgl. |[Fischedick

et al., 2007, S.153]. Diese Investitionskosten erhohen sich bei kleineren Anlagengrofien.

2.2.1.2 Betriebskosten

Zu den Betriebskosten eines Heizkraftwerks z&hlt man iiblicherweise die Kosten fiir
Wartung und Instandhaltung, fiir Steuern und Versicherungen, fiir Personal sowie fiir
Betriebsmittel und Ascheentsorgung [vgl. |[Eltrop et al., 2007, S.203].

Die jahrlichen Wartungs- und Instandhaltungsaufwendungen betragen ca. 1% bis 2%
der Investitionskosten. Die zu zahlenden Steuern orientieren sich an der Wirtschaftlichkeit
des Gesamtunternehmens und konnen stark variieren. Die jahrlichen Versicherungskosten
betragen ca. 0,5 % bis 1,0 % der Investitionskosten. Die Hohe der Personalkosten hingt
von der Anlagengrofie ab: Bei einer elektrischen Leistung von 5 MW bis 20 MW kann mit
einem Personalbedarf von 4 Mannjahren bis 10 Mannjahren gerechnet werden, die jeweils
mit ca. 50000 Euro/a veranschlagt werden kénnen. Somit ergeben sich hier ca. 1% der
Investitionskosten. Die Kosten fiir Betriebsmittel beinhalten beispielsweise Zusatzwasser,
Strombezug oder Dosiermittel fiir die Wasseraufbereitung. Zusammen mit den Kosten
fiir die Ascheentsorgung kann von jéhrlichen Kosten in Hohe von ca. 0,1 % bis 0,5 % der
Investitionskosten ausgegangen werden [vgl. Eltrop et al.l 2007, S.203ff., S.261f.]. Nach
Scholz [vgl. [2009] S. 53] betragen die gesamten jahrlichen Wartungs- und Betriebskosten

fiir Kraftwerke auf Basis von holzartiger Biomasse ca. 5 % der Investitionskosten.

2.2.1.3 Kostenzusammensetzung fiir biogene Brennstoffe

Die Bereitstellungskosten fiir die Energietrager 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. Wahrend es sich bei Wald-Holzhackschnitzeln um Schwachholz aus
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dem Wald bzw. der Landschaftspflege handelt, werden KUP-Hackschnitzel eigens fiir die
Energieerzeugung angebaut.

Die Bereitstellungskosten der Wald-Holzhackschnitzel bestehen vor allem aus Maschi-
nen- und Lohnkosten fiir die Bergung. Die Kosten der Waldbewirtschaftung werden
iiblicherweise der Nutzholzproduktion zugerechnet. Bei der Bergung werden verschiede-
ne Verfahren unterschieden, die jeweils die Arbeitsschritte Fallen, Entasten, Vorliefern,
Riicken und Hacken umfassen (vgl. Kapitel 2.1.1.3.1). Entscheidend fiir die Héhe der Be-
reitstellungskosten ist die Starke des geernteten Holzes: Bei einem Brusthéhendurchmesser
von 20 cm ergeben sich 12,2 Euro/MWh bis 14,8 Euro/MWh, wéhrend die Bereitstel-
lungskosten bei einem Brusthéhendurchmesser von 10 cm je nach Mechanisierungsgrad
25,9 Euro/MWh bis 42,5 Euro/MWh betragen [vgl. Eltrop et al., 2007, S.209]. Eine
anschliefende Lagerung in gehackter Form sollte moglichst vermieden werden, um Kosten
fiir 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). Fiir den anschlieSenden Transport
stellt bei geringen Entfernungen der LKW-Containerzug die wirtschaftlichste Losung
dar (1,2 Euro/MWh bis 2,5 Euro/MWh bei 10 km, 2,6 Euro/MWh bis 5,4 Euro/MWh
bei 70km [vgl. [Eltrop et al., 2007, S.208{f.], [vgl. [Uddin, 2004, S.11]). Fiir einen HHS-
Schiffstransport im Bereich der kompletten Ostsee kann mit Kosten ab ca. 10 Euro/MWh
bis 15 Euro/MWh gerechnet werden, die sich erst gegeniiber einem LKW-Transport von
deutlich mehr als 100 km lohnen [vgl. Detlefsen et al., 2008, S.117f.].

Bei der Berechnung der Bereitstellungskosten aus Kurzumtriebsplantagen wird in
Eltrop et al. [vgl. [2007, S.212ff.] von einer Nutzungsdauer von 20 Jahren und fiinf
bis sechs Ernten ausgegangen. Die grofiten Unterschiede bei den Bereitstellungskosten
ergeben sich durch die Spanne der Annahme des jahrlichen Trockenmassezuwachses von
6t/(ha-a) bis 14t/(ha-a). Als Bereitstellungskosten werden daraus 17,3 Euro/MWh bis
37,4 Euro/MWh errechnet. Hierin sind im Gegensatz zu den Wald-Holzhackschnitzeln
Lagerkosten in Hohe von 0 Euro/MWh bis 7,6 Euro/MWh beriicksichtigt, da ein Verbleib
der Biomasse im ungehackten Zustand auf dem Feld in der Regel nicht moglich 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 fiir Schleswig-Holstein ein KUP-
HHS-Preis von 15 Euro/MWh bis 20 Euro/MWh errechnet (10t/(ha-a) bis 14t/(ha-a)
Trockenmasse-Ertrag, inkl. 20 km Transport) [vgl. Blunk et al., 2009, S.41]. Ein &ltere
Studie aus dem Jahr 2004 kommt zu Biomasse-Produktionskosten aus KUP in Hohe
von 15 Euro/MWh [vgl. [Uddin, 2004} S.10]. Die Transportkosten fiir KUP-HHS liegen
nach Eltrop et al. [vgl. 2007, S.212ff.] konstant um ca. 0,4 Euro/MWh héher als die
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oben genannten Transportkosten, da hierbei von einer zusatzlichen Verladung nach der
Lagerung ausgegangen wird.

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

2.2.1.3.2 Biogas und Biomethan Die Energiegestehungskosten fiir Biogas bzw. auf
Erdgasqualitdt aufbereitetes Biomethan werden vor allem von drei Faktoren beeinflusst:
das Gasaufbereitungsverfahren, das eingesetzte Géarsubstrat sowie die Anlagengrofie.

Als Gasaufbereitungsverfahren werden unter anderem die bereits in Kapitel [2.1.1.8.2
technisch beschriebenen Verfahren der Druckwasserwésche (DWW) und der Druckwechsel-
adsorption (PSA) eingesetzt. Wahrend die Druckwechseladsorption bei kleineren Anlagen
aufgrund geringerer Investitionskosten kostengiinstiger ist, ndhern sich die Kosten bei
groferen Anlagen (500m?/h) nahezu an. Da beim Druckwasserwische-Verfahren die
geringeren Methanverluste bei der Aufbereitung auftreten, fallen die Energiegestehungs-
kosten in Bezug auf den Energiegehalt bei der Druckwasserwésche fiir die gréfleren
Anlagengrofien giinstiger aus. Sie betragen fiir Giillesubstrat zwischen 49 Euro/MWh (bei
500 m?/h) und 132 Euro/MWh (bei 50m?/h) (vgl. Abbildung 2.26). Fiir das Gérsubstrat
Maissilage liegen sie um ca. 25 Euro/MWh bis 30 Euro/MWh hoher. Die Druckwechsel-
adsorption fiihrt bei Anlagengréfen von 500 m?/h zu ca. 1 Euro/MWh bis 2 Euro/MWh
hoheren Energiegestehungskosten [vgl. [Hofmann et all 2009} S. 144 f.]. Fir die ebenfalls
eingesetzte alkalische Aminwésche liegen in der Literatur bislang keine vergleichbaren
Energiegestehungskosten vor.

Fir das Garsubstrat Bioabfall kénnen zwar Annahmeerlose erzielt werden, die jedoch
durch hohere Anlagen- und Betriebskosten wieder ausgeglichen werden, so dass die
Biomethangestehungskosten bei AnlagengréBen von 500m?/h mit 63 Euro/MWh bis
64 Euro/MWh zwischen den Biomethangestehungskosten fiir Giille und Maissilage liegen
(vgl. Abbildung 2.26)). Die Substratkosten fiir Mais sind grundsétzlich teurer als fiir Giille,
da zum einen fiir die Maisproduktion Fldachen benétigt werden und zum anderen die
Bereitstellungskette aufwéandiger ausfillt (vgl. Kapitel 2.1.1.3.3).

Die Kosten in Abbildung 2.26] passen grofienordnungsméfig zu Kostenangaben an
anderer Stelle: Die Kosten fiir rohes Biogas aus Giille liegen in [Urban et al.| [vgl. 2009}
S.721f] bei ca. 40 Euro/MWh und aus nachwachsenden Rohstoffen bei ca. 55 Euro/MWh
bis 60 Euro/MWh. Die Kosten fiir die Grobentschwefelung werden mit weniger als
1 Euro/MWh angegeben.
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Abbildung 2.26: Biomethangestehungskosten, eigene Darstellung mit Daten aus Hofmann
et al.[[2009, S.145f.]

2.2.1.4 Marktpreise fiir biogene Brennstoffe

Marktpreise fiir biogene Brennstoffe liegen bislang vor allem fiir 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
verdffentlicht diese quartalsweise (vgl. Abbildung 2.27). Uber die letzten Jahre kann
ein Preisanstieg festgestellt werden: Derzeit liegen die Preise fiir Frischholzhackschnitzel
(Frisch-HHS) bei ca. 30 Euro/MWh und fir Holzpellets bei ca. 50 Euro/MWh. Fir
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 fiir unbehandelte Altholzhackschnitzel (absolut reines Altholz
ohne Behandlung oder Kontamination) liegen seit 2007 auf einem relativ stabilen Niveau
von 10 Euro/MWh und somit deutlich unter den Marktpreisen fiir Frischholzhackschnitzel
[vel. [ EUWID| 2008-2013].

Vergleicht man diese Preise mit den in Abbildung [2.27 ebenfalls dargestellten Preisen
fiir fossile Brennstoffe, so ist auch hier bis zum Jahr 2008 ein deutlicher Preisanstieg
festzustellen. Danach sind die Preise fiir fossile Brennstoffe zunachst deutlich zuriick-
gegangen, wiahrend die Preise fir Holz nahezu konstant geblieben sind. Des Weiteren

fallen die relativ synchronen Preisverldufe fiir Erdgas, Steinkohle und Rohdl in den
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Abbildung 2.27: Brennstoffpreise fiir Frischholzhackschnitzel, unbehandelte Altholzhack-
schnitzel, Holzpellets, Steinkohle und Erdgas, eigene Darstellung mit
Daten fiur Frischholz, Holzpellets, Erdgas, Heiz6l und die Haushalte

aus (CARMEN]| [2013], fiir Industriepellets aus FOEX| [2013] S. 1], fiir
Steinkohle aus BAFA [2010], BAFA|[2011], BAFA| [2013a], Beitz und
[1997, S. L 74], fiir Rohol aus [BAFA| [2013b], BAFA| [2013¢], fiir

Erdgas aus BAFA|[2013d], fiir Altholz aus |[EUWID) [2008—-2013

Jahren 2004 bis 2011 auf. Um die Preise der fossilen und der erneuerbaren Energietréger
vergleichen zu kénnen, miissen zu den spezifischen Preisen fiir Steinkohle und Erdgas noch
die spezifischen Preise fiir die COs-Zertifikate addiert werden, auf die in Kapitel 2.2.3.2
naher eingegangen wird.

Die in Abbildung [2.27 dargestellten Preise fiir Frischholzhackschnitzel und Holzpellets
sind fiir Endkunden wie kleine Heizwerke (z. B. Schulen) oder Haushalte giiltig. Die Preise
fiir groBere Heizkraftwerke liegen unterhalb dieser Preise. In Abbildung [2.27 werden
zu den Grenziibergangspreisen fiir Roho6l und Erdgas ebenfalls die Haushaltspreise fiir
Heizol und Erdgas dargestellt. Fir Haushaltskunden befindet sich der Erdgaspreis im
Mittel 42 Euro/MWh und der Heizolpreis durchschnittlich 28 Euro/MWh iiber dem
Grenziibergangspreis. Somit liegen die Kosten des Groflhandelsprodukts bei ca. 34 %
(Erdgas) bzw. ca. 55% (Rohol) des Endkundenpreises. Diese VerhaltnisméBigkeiten
konnen fiir die Bestimmung der Groflhandelspreise fiir Holzhackschnitzel und Holzpellets

nicht unmittelbar tibernommen werden, da es sich hierbei um ein regionales Produkt
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handelt, das derzeit nicht im groflien Mafstab importiert wird. In Abbildung 2.27| sind
Preise fiir Industriepellets im Ostseeraum angegeben, die zwischen 2007 und 2013 leicht
aber stetig von 25 Euro/MWh auf 30 Euro/MWh angestiegen sind. Das Preisniveau
stimmt mit Angaben in Koornneef et al.| [vgl. 2011} S.99] und |dena/ [vgl. 2012b, S.19]
iiberein. Vergleicht man diese Preise zu den Haushaltspelletspreisen, ergibt sich hier ein
Preisniveau des Groflhandelspreises von etwa 62 %. Dieser Wert ist erwartungsgeméaf
derzeit noch hoher als fiir Erdgas oder Rohdl, da der internationale Holzpelletsmarkt
noch im Entstehen ist. Holzhackschnitzel auf Kraftwerksmafistab konnen im Jahr 2012
zu Preisen von 14 Euro/MWh bis 22 Euro/MWh bezogen werden, was ca. 50 % bis 75 %
der Endkundenpreise entspricht [vgl. SWFL, 2008-2013].

Werden die Holzhackschnitzel iiber langere Strecken transportiert, weil die regionalen
Ressourcen begrenzt sind, so miissen entsprechende Transportkosten beriicksichtigt wer-
den. Da fossile Energietréager ebenfalls iiberwiegend aus dem Ausland importiert werden,
sind die unterschiedlichen Transportdistanzen weniger entscheidend. Entscheidend ist
jedoch die in Kapitel 2.1.1.4.3| eingefiihrte Energiedichte, die bei Holzhackschnitzeln
ungefdhr um den Faktor zehn geringer ist als bei Steinkohle. Hierdurch haben die Trans-
portkosten bei Holzhackschnitzel einen deutlich htheren Anteil an den Brennstoffkosten
als bei fossilen Energietragern.

Der Markt der Biomethaneinspeisung in das Erdgasnetz hat sich in den letzten Jahren
dynamisch entwickelt [vgl. dena, 2010, S.1f.], (vgl. Kapitel 2.1.1.8). Nichtsdestotrotz
bestehen bislang keine Handelsplattformen, auf denen sich dhnlich 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. Haufig werden bilaterale
Vertrage abgeschlossen [vgl. |[Lokau und Nels, 2008, S.22]. Aus internen Quellen der
Stadtwerke Flensburg GmbH (SWFL) ist bekannt, dass der Marktpreis fiir Biomethan
bei ca. 75 Euro/MWh liegt, was Angaben in dena [vgl.|2012b| S. 19] entspricht. Zusétzlich
ist fiir den Bezug des Biomethans ein Netznutzungsentgelt an den Gasnetzbetreiber zu
entrichten. Dieses betragt bei einer Anschlussleistung von 5 MW bis 50 MW zwischen
1,60 Euro/MWh und 2,26 Euro/MWh [vgl. Brammann, 2010, S.56]. Diese Angaben ent-
sprechen Berechnungen in |Urban et al.|[vgl. [2009, S.87f.], wo 1,50 Euro/MWh ermittelt

worden sind.

2.2.1.5 Wirtschaftliche Forderung

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 Energietrédgern dar (vgl. Kapitel 2.2.1.4). Die Berticksichtigung der
Kosten fiir COo-Zertifikate (vgl. Kapitel 2.2.3.2) verkleinert diese Liicke, schlie3t sie jedoch
bislang nicht vollstdndig, zumal lediglich Anlagen mit einer Feuerungswarmeleistung von
mehr als 20 MW zur Teilnahme am COs-Emissionshandel verpflichtet sind.

In Deutschland wird bereits seit dem Jahr 1991 die Stromeinspeisung aus erneuerbaren
Energien gesetzlich geférdert, indem der erzeugte Strom aus erneuerbaren Energien
abgenommen und vergiitet werden muss. Die Vergiitungshohe hat geméfl Stromeinspei-
sungsgesetz fiir Strom aus Biomasseanlagen mit einer maximalen Leistung von 5 MW 75 %
des durchschnittlichen Endverbraucherpreises betragen [vgl. Bundestag, (1990, S. 2633 {.].

Ab dem Jahr 2000 fordert das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) den Einsatz von
erneuerbaren Energietrégern zur Stromerzeugung in Deutschland, indem fiir die vorrangig
eingespeisten Strommengen gleichbleibende Abnahmepreise fiir einen fest definierten
Zeitraum (v.a. 20 Jahre) gewdhrt werden. Diese Abnahmepreise ergeben sich aus einer
Grundvergiitung und verschiedenen Boni. Hierbei werden fiir Anlagen mit einer geringeren
elektrischen Leistung gréflere Vergiitungen und Boni gewdhrt. Abbildung 2.28 stellt die
Grundvergiitung und die Boni fiir Biomasse-Anlagen mit einer elektrischen Leistung von
20 MW dar. Diese Leistungsgrofie wird gewéahlt, da vor allem grofie Anlagen aufgrund der
Grofendegression fiir CCS geeignet waren (vgl. Kapitel 2.1.2.1). Die Grundvergiitung
ist in der Vergangenheit jahrlich 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 aufgefiihrt, da die
weiteren Boni (z. B. fiir nachwachsende Rohstoffe oder innovative Technologien) nur fiir
Anlagen bis zu einer elektrischen Leistung von 5 MW gewéhrt werden. Ab dem Jahr 2012
kommt die Managementprimie hinzu, die fiir die Direktvermarktung des EEG-Stroms
an der Stromborse gezahlt wird.

Die EEG-Vergiitung des erzeugten Stroms hat mit rund 80 Euro/MWHh in den ver-
gangenen Jahren deutlich iber den Marktpreisen fiir elektrische Energie gelegen (ca.
50 Euro/MWh, vgl. Kapitel 2.2.2.3)), so dass sich der Einsatz von Biomasse in Deutschland
bislang auf EEG-geforderte Anlagen mit einer elektrischen Leistung von unter 20 MW
konzentriert. Da im Rahmen des EEG die Stromerzeugung aus der Mitverbrennung
von Biomasse mit fossilen Brennstoffen nicht geférdert wird, wird in Deutschland der-
zeit die Biomasse-Mitverbrennung in groBeren Kraftwerken (fast) nicht praktiziert. Da
diese Mitverbrennung bis zu 50 % jedoch technisch moglich ist und ein hohes Treibhaus-
gasvermeidungspotenzial besitzt, wird in [Vogel et al.| [vgl. 2011} S.4ff.] gefordert, die
Stromerzeugung aus der Biomassemitverbrennung mit ca. 35 Euro/MWh zu férdern. Die
COg-Vermeidungskosten der Biomasse-Mitverbrennung liegen nach dena [vgl. 2012b,
S.13] mit 43 Euro/t deutlich unter den COz-Vermeidungskosten aller weiteren im EEG
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Abbildung 2.28: Vergiitung fiir ein Biomasse-HKW (20 MW elektrische Leistung) im
Rahmen des EEG in den Jahren 2000 bis 2012, eigene Darstellung
mit Daten aus Bundestag| [2000, S.306], Bundestag| [2004, S.1920f.],
Bundestag| [2008a), S.2079 ff.], Bundestag [20114), S. 1639 ff ]

geforderten Stromerzeugungsvarianten.

2.2.2 Kraft-Warme-Kopplung

Fir die Kraft-Wéarme-Kopplung fallen Investitionskosten zum einen im Bereich des
Heizkraftwerks (vgl. Kapitel 2.2.1.1) und zum anderen fiir den Bau des nachgelagerten
Fernwirmenetzes an (vgl. Kapitel 2.2.2.1). Des Weiteren wird auf die Marktpreise fiir
die beiden Erzeugungsprodukte Fernwiarme (Kapitel 2.2.2.2) und elektrische Energie
(Kapitel 2.2.2.3) néher eingegangen.

2.2.2.1 Investitionskosten fiir Fernwarmenetze

Die Investitionskosten fiir Fernwdrmenetze setzen sich aus den Kosten fiir die Hausstatio-
nen und fiir die Fernwarmeleitungen zusammen. Die Hausstationen bzw. Warmeiiber-
gabestationen bestehen vor allem aus Armaturen, Mess- und Regeleinrichtungen und
sind ein entscheidendes Element fiir den einwandfreien Betrieb eines Fernwirmenetzes.

Hierbei wird zwischen direkten und indirekten Stationen unterschieden. Wahrend bei
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direkten Stationen das Fernheizwasser des Fernwéirmenetzes durch den Hauskreislauf
des Verbrauchers stromt, wird bei indirekten Stationen die Wéarme des Fernheizwasser
mit Hilfe eines Warmetauschers an den Hauskreislauf iibertragen. Die Kosten fiir die
indirekten Hausstationen liegen aufgrund des grofieren apparativen Aufwands um 10 % bis
20 % hoher als bei den direkten Stationen. Bei fiir Einfamilienh&user tiblichen Anschluss-
leistungen von 10 kW bis 20 kW liegen die spezifischen Kosten fiir direkte Stationen bei
510 Euro/kW bis 320 Euro/kW und sinken auf 25 Euro/kW bei einer Anschlussleistung
von 1000 kW [vgl. Eltrop et al., [2007, S.152f., S.200f.].

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

2.2.2.2 Marktpreise fiir Fernwarme

Die Marktpreise fiir Fernwirme werden vom Energieeffizienzverband fiir Warme, Kélte
und KWK (AGFW) einmal im Jahr zum Stichtag 1. Oktober erhoben. Hierbei werden
sogenannte Versorgungsfille definiert, die sich in der Anschlussleistung (15kW, 160 kW
und 600 kW) und in der jiahrlichen Ausnutzungsdauer (1500h/a, 1800h/a, 2000h/a)
unterscheiden. Zusétzlich wird zum 1. April jedes Jahres eine Fernwarmepreisiibersicht an
die an der Umfrage teilnehmenden Unternehmen ausgegeben, die nur einen bestimmten
Versorgungsfall betrachtet (160kW, 1800h/a, 288 MWh/a). Fiir die einzelnen Versor-
gungsfélle 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 Fernwiarme-Mischpreis hat im Jahr 2012
knapp 77 Euro/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.11f.], [vgl. WIBERA| [2011b, S.13], [vgl. Kraft
und Schmitz, 2011, S.21ff.], [vgl. Kraft und Schmitz, 2011, S. 3 ff.].

Parallel zu den Preisanstiegen fiir Steinkohle und Erdgas zwischen 2003 und 2008 (vgl.
Kapitel 2.2.1.4) sind die Preise fiir Fernwérme ebenfalls angestiegen (vgl. Abbildung 2.29).
Die durchschnittlichen Fernwéarmepreise liegen in den neuen Bundesldndern hoher als in

den alten Bundeslandern.
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Abbildung 2.29: Durchschnittliche Fernwirmepreise zwischen 1991 und 2012 (1800 h/a),
eigene Darstellung mit Daten aus Kraft und Schmitz| [2012] S. 7]

Neben den Marktpreisen fiir Fernwérme sind fiir die Berechnungen in Kapitel 4 auch
die Kosten der Fernwiarmeverteilung von Bedeutung, da diese neben den Warmegeste-
hungskosten ebenfalls durch die Marktpreise gedeckt werden miissen. Nach [Jochem et al.
[vgl. 2000} S.50] hidngen die Kosten der Fernwéarmeverteilung stark von der zu versor-
genden Bebauungsstruktur ab. Im Mittel ergeben sich Kosten von ca. 20 Euro/MWh bis
25 Euro/MWh.

2.2.2.3 GroBhandelspreise fiir elektrische Energie

Der Handel von elektrischer Energie findet im Wesentlichen auf drei Arten statt: an
Strombdérsen, als bilaterale Geschéfte und in Form von Regelenergie. Der Handel an
Strombérsen kann wiederum in den Terminmarkt und den Spotmarkt unterteilt wer-
den. Wéhrend auf dem Terminmarkt langfristige Kontrakte auf Monats-, Quartals- und
Jahresbasis geschlossen werden, werden auf dem Spotmarkt kurzfristige Vertréige iiber
einzelne Stunden fiir den néchsten Tag (Day-ahead-Handel) und fiir den aktuellen Tag
(Intraday-Handel) geschlossen. Bilaterale Geschéfte werden tiberwiegend telefonisch zwi-
schen zwei Handelspartnern vereinbart. Sie werden auch OTC-Geschéfte genannt (,,Over
The Counter®). Im Bereich der Regelenergie werden wiederum drei Arten unterschieden:

Primérreserve, Sekundérreserve und Tertidrreserve (Minutenreserve) [vgl. Maier} 2010,
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S.441.].

Die Bereitstellung von Regelenergie stellt an den Anlagenbetrieb besondere Herausfor-
derungen: So muss die angemeldete Leistung in der Primér- bzw. Sekundérreserve in 30
Sekunden bzw. 5 Minuten automatisch bereitgestellt werden. Die Minutenreserve muss
spétestens 15 Minuten nach dem telefonischem Abruf zur Verfiigung stehen. Diese relativ
kurzfristigen Lastwechsel konnen von Kraftwerken mit Festbrennstoffen ohnehin nur in
vergleichsweise geringen Leistungsbereichen realisiert werden. Durch die Integration von
komplexen COo-Abscheidungsprozessen mit nachgelagertem COs-Transport sowie COo-
Speicherung erscheint die Teilnahme am Regelenergiemarkt aus technischen Griinden
relativ schwierig. Entsprechende technische Losungen waren mit zusétzlichen Kosten
verbunden (z. B. COy-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 COs-Abscheiderate fiihrt 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 COs
abgeschieden wird [vgl. Wiley et al. |2011, S.1900]. Hierbei ist in Abhéngigkeit vom
betrachteten Strommarkt bereits eine Lastdnderungsrate von ca. 1,0 % /min ausreichend,
um mit der zeitweisen Abschaltung der COs-Abscheidung das Jahresergebnis um 10 %
erhohen zu kénnen [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 dhnliche Teillastwirkungsgrade wie GuD-Kraftwerke erreichen kénnen, so
dass sich die Einsatzflexibilitdt durch die CCS-Integration nicht verschlechtert.

Abbildung [2.30| zeigt die GroBhandelspreise fir elektrische Energie am Spotmarkt der
European Energy Exchange (EEX) fiir die Jahre 2008 bis 2013. Hierbei sind zum einen
das deutlich hohere Preisniveau in 2008 und zum anderen typische Tagesganglinien zu
erkennen: Die Strompreise steigen typischerweise morgens (ab 5:00 Uhr) an und haben
mittags (12:00 Uhr) und abends (19:00 Uhr) zwei Maxima im Tagesverlauf. Durch die
vermehrte Solarenergieeinspeisung hat sich das Mittagsmaximum seit 2012 abgeschwécht
und in den frithen Vormittagsbereich verlagert.

In Abbildung 2.31| werden fir das Jahr 2012 die Spotmarktpreise fiir die einzelnen
Wochentage im Tagesverlauf dargestellt. Das Preisniveau liegt sonntags wihrend der
Tagesstunden deutlich am niedrigsten. Ahnlich niedrig liegen die Preise am Samstag. Am
Freitagnachmittag und am frithen Montagmorgen zeigen sich ebenfalls leicht niedrigere

Preise als an den {ibrigen Werktagen, die sehr dhnlich ausfallen.
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Abbildung 2.30: EEX-Spotmarktpreise fiir elektrische Energie im Tagesverlauf fiir die
Jahre 2008 bis 2013, eigene Darstellung mit Daten aus SWFL| [2008-2013]
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Die Integration grofler Mengen erneuerbarer Energien, die vorrangig eingespeist werden,
werden zukiinftig vermehrt dazu fithren, dass éltere Kraftwerke mit hohen Stromgeste-
hungskosten aus dem Markt gedringt werden. Hierdurch senkt sich zwar das Preisniveau,
das jedoch durch die erhéhte 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 fiir einige Stunden weiter betrieben werden, um ein Ab- und An-
fahren zu vermeiden. Trotz dieser einzelnen Stunden, die iiberbriickt werden koénnen,
wird es zukiinftig keine Kraftwerke mehr geben, die in Grundlast betrieben werden [vgl.
Groscurth, o. J.,. S.12, S.19].

2.2.3 CO,-Sequestrierung

Im Bereich der wirtschaftlichen Grundlagen der CO2-Sequestrierung wird zunéchst in
Kapitel 2.2.3.1] auf die wesentlichen CCS-Kostenkomponenten fir die einzelnen CCS-
Prozessschritte (COg-Abscheidung, COg-Transport, CO9-Speicherung) eingegangen. Im
Kapitel 2.2.3.2 wird die Marktpreisentwicklung fiir COo-Zertifikate beschrieben, die fiir
die zukiinftige Einfiihrung von CCS den entscheidenden Marktimpuls darstellt. Wie
die CO2-Sequestrierung derzeit auf internationaler, européischer sowie nationaler Ebene
gefordert wird, wird in Kapitel [2.2.3.3| dargestellt. Dadurch soll eine gewisse Liicke zur
Wirtschaftlichkeit iiberbriickt werden. Diese Wirtschaftlichkeit ist gegeben, sobald die
Kosten fiir die CO2-Vermeidung den Marktpreisen fiir COo-Zertifikate entsprechen.

2.2.3.1 CCS-Kostenkomponenten

Die CCS-Kostenkompenenten werden im Folgenden in die drei CCS-Prozessschritte
CO2-Abscheidung, COq-Transport und COo-Speicherung unterteilt. Hierbei kénnen
jeweils Investitionskosten und Betriebskosten unterschieden werden. Im Bereich der CO»-
Abscheidung wird ebenfalls auf die zukiinftige Kostenentwicklung, Stromgestehungskosten
ohne und mit CCS, CO3-Vermeidungskosten sowie CO2-Kompressionskosten eingegangen.
Die Kosten werden jeweils in Euro des Jahres 2005 normiert angegeben. Hierfiir 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 fiir CO3-Abscheidung und CO,-Kompression Sowohl die Investiti-

onskosten als auch die Betriebskosten der COg-Abscheidung variieren in der Literatur
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erheblich. Ursache hierfiir sind unter anderem unterschiedliche Annahmen hinsichtlich
der Anlagengréfie, des Bezugsjahres fir die Investition, Wahrungsumrechnungen oder
nicht eindeutig erkennbare Systemgrenzen. Da bislang keine grofiskaligen CCS-Kraftwerke
errichtet worden sind, liegen keine Erfahrungswerte vor, so dass derzeit grundséatzlich mit
Kost