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12 Entwicklung von Strom- und Wasserstoffgestehungskosten bei
Anwendung von CCS

12.1 Zukinftige Stromgestehungskosten unter Beriucksichtigung technologi-
scher Entwicklungen, Brennstoffpreissteigerungen und Reduktionskosten von
Treibhausgasen auf der Basis des Emissionshandels

12.1.1 Entwicklung von Brennstoffpreisen und der Preise fuir CO,-Emissions- zertifi-
kate

Um langfristig wirksame Investitionsentscheidungen wie den Bau von langlebigen Kraftwer-
ken korrekt bewerten zu kénnen, sind insbesondere Annahmen lber die zukiinftige Entwick-
lung der Preise fossiler Energieressourcen erforderlich. Diese sollten eine ausreichend grof3e
Bandbreite moglicher Entwicklungen abdecken und insbesondere beriicksichtigen, dass wie
im Falle von CCS-Anlagen Investitionsentscheidungen erst um 2020 anstehen, dann aber 30
und mehr Jahre wirksam sein kénnen. Im Lichte der betrachtlichen jliingsten Preissteigerun-
gen bei Rohdl, die ein gutes Jahrzehnt sehr niedriger Preise beendet haben und den sich
mittelfristig abzeichnenden Verknappungen dieses Rohstoffs, empfiehlt es sich, auch Preis-
entwicklungen zu berticksichtigen, die vor einigen Jahren noch als unwahrscheinlich ange-
sehen wurden. Diese dirften inzwischen jedoch wahrscheinlicher sein als viele der Niedrig-
preisannahmen, die zahlreichen Studien der letzten funf Jahre noch als Ausgangsbasis flr
ihre Schlussfolgerungen dienten.

Hier werden zwei Preispfade fir fossile Brennstoffpreise beriicksichtigt, die in etwa dieses
Spektrum abbilden. Das ,traditionelle* Preisszenario - als ,EWI 2005 bezeichnet - beruht auf
den Annahmen des Energiereports IV (EWI/Prognos 2005). Es geht noch vom Energiepreis-
niveau um 2002 aus und beschreibt eine Preisentwicklung bis 2030. Es wurde hier bis 2050
fortgeschrieben. Das zweite Preisszenario, welches die jlingsten Preissteigerungen mitbe-
rilcksichtigt und diese tendenziell fortschreibt, wird als ,DLR 2005“ bezeichnet.”® Es beruht
zum Teil auf den in (BMU 2004) getroffenen Annahmen und wurde entsprechend aktualisiert.

Abb. 12-1 stellt beispielhaft die Vergangenheitsentwicklung des Rohdlpreises auf der Basis
von Jahresmittelwerten ($/b real mit Geldwert 2000) diesen zwei zukinftigen Preispfaden
gegeniiber. Wahrend der Jahresmittelwert in 2002 noch 24 $,000/b betrug, stieg er in 2004
auf 36 $,000/b und erreichte in 2005 (Mittelwert Januar bis September) bereits 48 $,000/b. Die
nominalen Preise haben bereits das Niveau der Spitzenpreise um 1982 lberschritten, das
reale Preisniveau liegt im Jahresmittel noch darunter. In kurzfristigen Spitzenwerten wurden
im Jahr 2006 allerdings bereits Preise um 70 $,000/b erreicht.

Der Preispfad EWI 2005 erreicht, ausgehend vom Niveau des Jahres 2002, einen realen
Olpreis von 37 $,000/b in 2030 (nominal von 63 $/b) und von 50 $,000/b in 2050 (nominal von

8 EWI/Prognos haben inzwischen (EWI/Prognos, August 2006) eine Preisvariante vorgestellt, die ebenfalls die
bisherigen Preisanstiege aufgreift und einen deutlich héheren Preispfad darstellt. Er ist nachrichtlich in Abb.
12-1 dargestellt (,EWI 2006“). Er geht von einem gewissen Abbau der derzeitigen Preisspitzen bis ca. 2015
aus, nahert sich aber bis 2030 dem Preispfad ,DLR 2005". Diese Aktualisierung unterstiitzt die Aussage,
dass der Energiepreispfad ,DLR 2005“ ein zukiinftig realistischer Preispfad sein durfte.
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110 $/b), liegt also wahrend des gesamten Betrachtungszeitraums unter dem Niveau des
Jahres 2005. Der jetzige Olpreis misste also wieder deutlich sinken, um sich diesem Niveau
zu nahern. Der Preispfad DLR 2005 geht vom Niveau des Jahres 2005 aus und nimmt einen
weiteren, aber eher verhaltenen Preisanstieg an. In 2030 werden so 65 $,000/b (nominal 110
$/b) erreicht und in 2050 von 72 $,000/b (nominal 160 $/b).
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eigene Berechnungen.

Abb. 12-1 Entwicklung des realen ($2000) und nominalen Olpreises seit 1970; Energiepreispfade (EWI 2005) und
(DLR 2005) in realen Preisen bis 2050 und (nachrichtlich) der Preispfad EWI 2006 bis 2030

Fir die weiteren Betrachtungen sind insbesondere die Preise von Erdgas und Steinkohle fir
Kraftwerke von Bedeutung. Da Kraftwerke bereits heute in Deutschland dem Emissionshan-
del unterworfen werden, interessiert auch die weitere Entwicklung der Preise fir CO,-
Zertifikate. Sie liegen derzeit bei 15-20 €/t, nachdem ursprunglich vermutet wurde, dass in
der ersten Phase des Emissionshandels bis 2007 die Preise nicht Gber 10 €/t CO; steigen
wirden. In beiden Preispfaden steigen die ,,CO,-Preise” kontinuierlich; in EWI 2005 nur sehr
gering von 5 €/t CO; in 2010 auf 15 €/t CO;, in 2030 (fortgeschrieben auf 22,5 €/ CO; in
2050), in DLR 2005 etwas deutlicher, aber immer noch relativ moderat, von 7,5 €/ CO, in
2010 auf 22,5 €/t CO,in 2030 und auf 35 €/t CO; in 2050. In der weiteren Betrachtung wer-
den diese Preise zur Ermittlung der jeweiligen Stromgestehungskosten entsprechend dem
Kohlenstoffgehalt der Brennstoffe auf die Brennstoffpreise umgelegt®.

Die resultierenden fur Kraftwerke relevanten Brennstoffpreise mit und ohne CO,-Aufschlag
sind in Abb. 12-2 und in Tab. 12-1 zusammengestellt. In (EWI 2005) werden die Preise des
Jahres 2005 bei Gas erst wieder in 2025, bei Steinkohle erst um 2045 erreicht. Der unter-
stellte CO,-Aufschlag verschiebt diese Zeitpunkte deutlich nach vorne auf die Jahre 2015

% Da sich bei den COz-armen CCS-Kraftwerken nur die deutlich geringeren verbleibenden CO2-Emissionen bei
der Kostenbestimmung auswirken, ist damit eine zunehmende Konkurrenzfahigkeit gegeniiber konventionel-
len fossilen Kraftwerken gegeben, die etwa dann eintritt, wenn die CO»-Preise die ermittelten CO-
Vermeidungskosten dieser Anlagen errichten.
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bzw. 2010. Beim Preispfad (DLR 2005) sind die Brennstoffpreise ohne CO,-Aufschlag im
Jahr 2020, dem Zeitpunkt mdglicher erster kommerzieller CCS-Anlagen, um etwa ein Drittel
hoher als in (EWI 2005) und im Jahr 2050 um 45 % hoher fir Gas und um 30 % hoher fur
Kohle. Die angenommenen CO,-Aufschlage verteuern insbesondere die Kohle deutlich. In
(DLR 2005) liegt der Kohlepreis inklusive CO,-Aufschlag in 2050 beim 3-fachen des Wertes
von 2005, bei Erdgas beim 2,5-fachen. Nachrichtlich sind auch die Preise fur Braunkohle
angegeben.

Brennstoffpreise Kraftwerk, EUR 2000/GJ
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Abb. 12-2 Brennstoffpreise frei Kraftwerk (in €2000/GJ) fiir die Preisszenarien DLR 2005 (durchgezogene Linien)
und EWI 2005 (gestrichelte Linien) ohne (links) und mit CO2-Aufschlag (rechts) fir Erdgas, Steinkohle
und Braunkohle.

Die angenommene Entwicklung der Brennstoffpreise und der Preise fir CO,-
Emissionszertifikate hat sowohl Auswirkung auf die Kostenunterschiede zwischen Technolo-
gien mit CO,-Rickhaltung gegeniiber solcher ohne Ruckhaltung (wegen der unterschiedli-
chen Wirkungsgrade) als insbesondere auch hinsichtlich der Konkurrenzfahigkeit mit den
CO.-freien Technologien auf der Basis erneuerbarer Energiequellen.
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Tab. 12-1 Brennstoffpreise fur Kraftwerke in zwei Preispfade (EWI 2005 und DLR 2005) ohne und mit CO,-
Aufschlag in €-ctaooo/kWhin und in €2000/GJ.

EWI Fortschreibung Mittelwer] Anstieg
20-50 | 20-50
2000 2005| 2010 2015 2020 2025 2030| 2035 2040 2045 2050 Y%la
EWI12005
Erdgas
ct/kWh th 127 155 130 140 146 152 160| 1,72 1,85 198 2,15 1,75 1,59
EUR/GJ 353 431 361 388 404 423 445 478 514 550 598 4,87
Steinkohle
ct/kWh th 057 0,76/ 062 065 065 066 067 069 0,72 0,77 0,81 0,71 0,79
EUR/GJ 159 2,12| 1,72 182 182 184 186| 193 200 213 2,25 1,98
Braunkohle
ct/kWh th 0,30 0,30, 030 030 030 030 0,30, 0,30 0,30 0,30 0,30 0,30 0,00
EUR/GJ 083 083, 083 083 083 083 083 083 083 083 0,83 0,83
EWI12005 + CO2 EUR/t 500 7,50 10,00 12,50 15,00| 17,50 20,00 21,25 22,50
Erdgas
ct/kWh th 127 155 140 155 166 1,77 191| 208 226 243 261 2,10 1,90
EUR/GJ 353 431, 389 430 461 492 5304 579 628 6,76 7,24 5,84
Steinkohle
ct/kWh th o057 0,76/ 0,78 088 099 1,08 1,17, 128 138 147 156 1,27 1,93
EUR/GJ 159 2,12| 2,18 246 2,74 299 324| 355 385 4,09 433 3,54
Braunkohle
ct’/kWh th 0,30 0,30, 050 060 0,70 080 090, 095 1,10 1,05 1,20 0,96 2,38
EUR/GJ 083 083 139 167 195 222 250 264 306 292 334 2,66
2000 2005| 2010 2015 2020 2025 2030| 2035 2040 2045 2050
DLR 2005
Erdgas
ct/kWh th 121 155 1,73 190 2,06 2,23 240| 258 2,76 296 3,15 2,59 1,76
EUR/GJ 335 431 481 527 573 620 667 717 767 821 8,76 7,20
Steinkohle
ct/kWh th 057 0,76/ 0,79 081 084 087 090 094 098 1,03 1,08 0,95 0,97
EUR/GJ 159 212 220 226 232 242 251 262 272 286 3,00 2,64
Braunkohle
ct/kWh th 0,34 036, 038 040 041 043 045 047 049 051 052 0,47 0,86
EUR/GJ 095 1,000 105 1,10 115 120 1,254 131 136 1,40 1,45 1,30
DLR 2005 + CO2 EUR/t 7,50 11,25 1500 18,75 2250| 26,25 30,00 32,50 35,00
Erdgas
ct/kWh th 121 155 182 205 229 254 280 3,07 333 357 380 3,06 2,20
EUR/GJ 33 431, 505 570 637 7,06 7,78 852 926 991 10,56 8,49
Steinkohle
ct/kWh th 057 0,76/ 103 1,17 132 1,48 164, 180 196 2,09 222 1,79 2,27
EUR/GJ 159 2,12 286 325 367 411 455 500 545 581 6,17 4,97
Braunkohle
ct/kWh th 0,34 036, 068 085 102 119 135 152 169 1,81 1,93 1,50 2,97
EUR/GJ 095 1,004 189 236 284 329 3775 423 470 503 537 4,17

12.1.2 Eckdaten der Kostenbestimmung und Stromkosten im Jahr 2020

Untenstehend werden Kostenangaben verschiedener relevanter Literaturquellen zu zukunfti-
gen Kraftwerken mit und ohne CO,-Rlckhaltung dargestellt. Die Kosten wurden jedoch auf
der Basis unterschiedlicher 6konomischen Eckdaten wie Bezug fir Geldwert, Zinsséatze und
Abschreibungsdauern, unterschiedlichen Ausnutzungsdauern der Kraftwerke und teilweise
sehr verschiedener Brennstoffpreisen ermittelt. Sie sind daher nur bedingt vergleichbar.
Allein die unterschiedlichen Annahmen zur Annuitdt und zur Ausnutzungsdauer der Anlagen
(Tab. 12-2) fuhren zu Unterschieden in der Kostenberechung von bis zu +- 20 %. Weiterhin
konnen unterschiedliche Kraftwerksgrof3en zu verschiedenen spezifischen Investitionskosten
fuhren. Auch die Unterschiede in den Brennstoffpreisen sind betrachtlich, wobei im Allge-
meinen auch keine Aussagen uber die Steigerungsraten wahrend der Betriebsdauer der
Anlagen (z.B. zwischen 2020 und 2050) gemacht wurden. Die Angaben aus vier wichtigen
Quellen (Williams 2002, IEA 2003, ECOFYS 2004, IPCC 2005) werden daher im Folgenden
auf der Basis gleicher Ausgangsdaten hinsichtlich Zinssatz, Abschreibungsdauer, jahrlicher
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Volllaststundenzahl und Brennstoffkosten gegenibergestellt und mit den hier definierten
Referenztechnologien verglichen.

Tab. 12-2 Eckdaten fiir die Berechnung der Stromkosten fossiler Kraftwerke

Williams IEA ECOFYS IPCC**) Referenz

(2002) (2003) (2004) (2005)
Zinssatz %la 12 10 10 10
Abschreibungsdauer a 15 30 25 25
Annuitat %l/a 15,0 10,6 11,0 11-17 11,0
Ausnutzungsdauer h/a 7 000 8 200 7 500 5700-7 7 000

800

Einfluss auf die
Stromgestehungs-

1,10 0,85 0,93 0,80 -1,20 1,00
kosten bezogen auf
Referenz
Brennstoffpreise
_  Erdgas €/GJ 3,93 3,20 3,00 30-48 40-577
_ Steinkohle | €G3 | 124 1,60 200 [18-23 | 18-237

*) Preise fiir 2020 ohne CO;-Aufschlag
**) Bandbreiten der in IPCC 2005 zitierten Untersuchungen

In Tab. 12-3 sind die Kenndaten von drei Kraftwerkstypen zusammengestellt, die fir einen
frihen Einsatz (um 2020) von CO,-Ruckhaltetechniken von besonderer Bedeutung sind.
Dies sind

» effiziente Steinkohle-Dampfkraftwerke (SK-Dampf)
» Steinkohle-GuD-Kraftwerke mit integrierter Kohlevergasung (SK-IGCC) und
» gasgefeuerte GuD-Kraftwerke (GuD).

Sie werden in allen relevanten Quellen berucksichtigt. Erdgasgefeuerte Dampfkraftwerke
wurden nur in (ECOFYS 2004) zusatzlich untersucht. Sie sind aber wegen deutlich geringe-
rer Wirkungsgrade im Vergleich zu GuD-Kraftwerken fir eine CO,-Ruckhaltung nicht von
groBerem Interesse. Deutliche Einschatzungsunterschiede ergeben sich bei SK-
Dampfkraftwerken. Die aufgefiihrten Angaben der Referenzkraftwerke bertcksichtigen
deshalb in besonderen Male die deutsche Situation. So sind die Daten des SK-
Dampfkraftwerks 2020 in Anlehnung an das Konzept des Referenzkraftwerks NRW (VGB
2004) festgelegt worden. Bei erdgasgefeuerten GuD-Kraftwerken sind die Unterschiede in
den Annahmen geringer. IGCC-Kraftwerke auf Steinkohlebasis werden allgemein im Jahr
2020 noch als deutlich teurer eingeschétzt.
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Tab. 12-3 Kenndaten fossiler Kraftwerke im Jahr 2020 und deren Stromkosten auf der Basis gleicher Eckdaten
(ohne Rickhaltung und Endlagerung von COy); alle Kosten in € bzw. €-ct (Geldwert 2000)

Williams IEA ECOFYS IPCC Referenz
(2002) (2003) (2004) (2005) ¥

Steinkohle, Dampfkraftwerk

Leistung MwW 460 k.A. 500 k.A. 700

Nutzungsgrad % 42,7 44 42 45,6 49

Investition €/KWeg| 1425 1086 1085 870 950

Betrieb, Wartung €/kW,a 72,1 33,0 50,0 48,32 48,3

Stromkosten 2020 ct/kWhe 3,90

¢ DLR 2005, ohne 5,19 4,15 4,39 3,87
CO»-Aufschlag

e DLR 2005 mit 4,89
CO»- Aufschlag

< EWI 2005, ohne 3,51
CO,-Aufschlag

Steinkohlekraftwerk, integrierte Kohlevergasung mit GuD (IGCC)

Leistung MW 425 k.A. 500 365 700

Nutzungsgrad % 43,1 46 47 49,4 50

Investition €/KWe 1557 1335 1685 1100 1300

Betrieb, Wartung €/kW,a 59,3 37,1 57,5 53,07 53,0

Stromkosten 2020 ct/kWheg

+  DLR 2005, ohne 5,21 4,48 5,18 4,20 4,46
CO,-Aufschlag

. DLR 2005 mit 5,46
CO»- Aufschlag

. EWI 2005, ohne 4,12
CO,-Aufschlag

Erdgas- GuD — Kraftwerk

Leistung MW 385 k.A. 500 380 700

Nutzungsgrad % 53,6 59 58 58,6 60

Investition €/KWe 590 424 480 700 400

Betrieb, Wartung €/kW,a 23,3 14,8 37,3 34,1° 34,1

Stromkosten 2020 ct/kWheg

+  DLR 2005, ohne 4,97 4,35 4,71 5,00 4,44
CO»-Aufschlag

. DLR 2005 mit 4,94
CO»- Aufschlag

< EWI 2005, ohne 3,56
CO,-Aufschlag

1) Mittelwerte ,advanced technologies”; 2) Wert von Referenz Glbernommen

Die resultierenden Stromgestehungskosten im Jahr 2020 liegen unter diesen Annahmen fir
Kohledampfkraftwerke bei 3,51 — 3,87 ct/kWhe, und bei Gas-GuD-Kraftwerken bei 3,56 —
4,44 ct/kWhe,. Effiziente moderne ,konventionelle* Kohlekraftwerke sind also bei den ange-
nommenen Kostenrelationen kostengiinstiger als Gas-GuD-KW. Bei Vergasung der Kohle
sind um rund 0,6 ct/kWhe héhere Kosten zu erwarten. Ein CO,-Aufschlag von 15 €/t in 2020
(DLR 2005+ CO,) verteuert Kohlestrom um 1 ct/kWhe und Erdgasstrom um 0,5 ct/kWhe,, was
die Kostenrelationen zwischen beiden Optionen zu diesem Zeitpunkt umkehrt.
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Werden die Stromkosten mit den mittleren Brennstoffpreisen wahrend der gesamten Nut-
zungsdauer berechnet (vgl. dazu Tab. 12-1, zweitletzte Spalte) so liegen diese bei Kohle-
strom um rund 0,3 ct/kWhg Uber denjenigen des Jahres 2020, bei Erdgasstrom wegen
hoherer Preissteigerungsraten und der generell hoheren Bedeutung der anteiligen Brenn-
stoffpreise um 0,6 bis 1,2 ct/kWhg Uber denjenigen von 2020.

In Tab. 12-4 sind in gleicher Weise die Daten dieser Kraftwerke mit Ruckhaltung von CO;
gegenubergestellt. Bei SK-Dampfkraftwerken und Gas-GuD-Kraftwerken handelt es sich um
eine CO,-Abtrennung nach der Verbrennung, bei SK-IGCC-Kraftwerken um Abtrennung vor
der Verbrennung. Die unter Referenz dargestellten Daten sind ,beste Schatzungen* auf der
Basis aller bertcksichtigten Quellen, den Ausgangskraftwerken entsprechend Tab. 12-3 und
weiterer in vorliegender Untersuchung erarbeiteter Kenntnisse. Alle Angaben gehen dabei
von Anlagen aus, die bereits ihre Pilot- bzw. Demonstrationsphase durchlaufen haben und
prinzipiell ab dem Jahr 2020 kommerziell verfigbar sind.

Die resultierenden Stromgestehungskosten liegen in 2020 bei Brennstoffpreisen ohne CO,-
Aufschlag fur CO,-arme SK-Dampfkraftwerke zwischen 5,52 und 5,95 ct/kWhe. CO,-arme
SK-Kraftwerke mit IGCC haben Stromkosten zwischen 5,88 und 6,46 ct/kWhg,. Fir CO,-arme
Gas-GuD-Kraftwerke betragen sie zwischen 5,04 und 6,08 ct/kWhe und liegen somit im
Bereich der Kosten von Steinkohlekraftwerken zu diesem Zeitpunkt. Bertcksichtigt man
CO,-Aufschlage, so steigen auch die Stromkosten dieser Kraftwerke, wenn auch nur gering-
flgig, da die verbleibenden CO,-Emissionen von CCS- Kraftwerken bei rund 15 % der Kraft-
werke ohne CCS liegen (Abscheidegrad 88 %). Verdichtung, Transport und Endlagerung des
CO; sind in diesen Kosten noch nicht enthalten.

Die aus der Rickhaltung von CO, resultierenden Wirkungsgradverluste und monetaren
Mehraufwendungen fur marktreife CCS-Anlagen im Jahr 2020 sind in Tab. 12-5 zusammen-
gestellt. Eine Rickhaltung von CO, verteuert Strom aus Steinkohle-Dampfkraftwerken im
Referenzfall um ca. 2 ct/kWhg.. Etwas geringere Mehrkosten (um 1,8 ct/kWhg)) treten bei der
COz-Ruckhaltung bei IGCC-Kraftwerken auf infolge der bereits erfolgten Vergasung im
Kraftwerk ohne CO,-Riickhaltung. Bezogen auf das kostengiinstigere SK-Dampfkraftwerk
steigen die Mehrkosten allerdings zu diesem Zeitpunkt auf 2,6 ct/kWh (Klammerwerte in
Tab. 12-5). Am geringsten sind die Mehrkosten bei Erdgas-GuD-Kraftwerken mit Werten um
1,6 ct/kWhe. CO,-Aufschlage von 15 €/t, wie sie in der Preisvariante DLR 2005 mit CO,-
Aufschlag bertcksichtigt sind, reduzieren die Mehrkosten gegenuber Kraftwerken ohne CO,-
Ruckhaltung auf rund 1,2 ct/kWhe,.
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Tab. 12-4 Kenndaten fossiler Kraftwerke im Jahr 2020 und deren Stromkosten auf der Basis gleicher Eckdaten
(mit Rickhaltung, ohne Transport und Endlagerung von COg; alle Kosten in € bzw. €-ct (Geldwert 2000)

Williams IEA ECOFYS IPCC Referenz
(2002) (2003) (2004) (2005) D

Steinkohle, Dampfkraftwerk, MEA

Leistung MW 330 k.A. 385 k.A. 570

Nutzungsgrad % 31,0 36,0 33,7 35,4 40,0

Investition €/KWe 2385 1823 1880 1470 1750

Betrieb, Wartung €/kW,a 129 78,0 79,7 80,0 2 80,0

Stromkosten 2020 ct/kWhe 5,78

* DLR-2005, ohne 8,06 6,29 6,48 5,95
CO»-Aufschlag

e DLR -2005 mit 6,13
CO»- Aufschlag

< EWI 2005, ohne 5,52

CO,-Aufschlag

Steinkohlekraftwerk, integrierte Kohlevergasung mit GuD (IGCC)

Leistung MW 365 k.A. 385 360 590

Nutzungsgrad % 37,0 40,0 42,2 40,3 42,0

Investition €/kWyg 2022 1733 2 375 1720 2 000

Betrieb, Wartung €/kW,a 72,0 55,0 87,5 85,07 85,0

Stromkosten 2020 ct/kWheg

e DLR-2005, ohne 6,56 5,57 6,95 6,00 6,28
CO»-Aufschlag

e DLR -2005 mit 6,46
CO»- Aufschlag

¢ EWI 2005, ohne 5,88

CO,-Aufschlag

Erdgas- GuD — Kraftwerk

Leistung MW 310 k.A. 440 330 600

Nutzungsgrad % 43,3 51,0 52,0 50,6 51,0

Investition €/KkWeg 1125 850 890 1170 900

Betrieb, Wartung €/kW,a 52,8 35,0 51,7 54,0 54,0

Stromkosten 2020 ct/kWheg

«  DLR-2005, ohne 7,12 5,77 5,99 6,59 6,08
CO»-Aufschlag

¢ DLR -2005 mit 6,16
CO»- Aufschlag

¢ EWI 2005, ohne 5,04

CO,-Aufschlag

1) Mittelwerte ,advanced technologies®; 2) Wert von Referenz ibernommen

174 RECCS-Projekt



Kapitel 12

Entwicklung von Strom- und Wasserstoffgestehungskosten bei Anwendung von CCS

Tab. 12-5 Differenz der Kenndaten von Kraftwerken mit und ohne CO,-Riickhaltung (ohne Transport und

Endlagerung des COy), alle Kosten in € bzw. €-ct (Geldwert 2000).

Williams IEA ECOFYS iPcc? Referenz

(2002) (2003) (2004) (2005 (2005)
Steinkohle, Dampfkraftwerk
Nutzungsgrad %- -11,7 -8,0 -8,3 -10,2 -9,0

Punkte

Vermiedene CO,-Emission/ % 83,5 85,3 85,0 84,4 85,3
urspriingliche Emission
Investitionsmehrkosten €/kWel + 960 + 737 + 795 + 600 + 800
Stromkosten 2020 ct/kWheg 1,88
¢ DLR-2005, ohne CO»- 2,87 2,14 2,09 2,08

Aufschlag
. DLR -2005 mit CO,- 1,24

Aufschlag
«  EWI 2005, ohne CO.- 2,01

Aufschlag
Bandbreite anderer Studien 21-4.2
Steinkohlekraftwerk, integrierte Kohlevergasung mit GuD
Nutzungsgrad %- -6,1 -6,0 -4,8 -9,0 -8,0

Punkte
Vermiedene CO,-Emission/ % 86,0 86,2 86,6 91,1 85,7
urspriingliche Emission
Investitionsmehrkosten €/kWel + 465 + 398 + 690 +620 + 700
Stromkosten 2020 ct/kWheg 1,80
. DLfR-Zh?OS, ohne CO»- 1,35 1,09 1,77 (2,10) 1,82

Aufschlag 241 2)
*  DLR -2005 mit CO»- (1.37) (1.:42) (2.56) (241)

Aufschlag 1,00
¢ EWI 2005, ohne CO»-

Aufschlag 1,76 1,3
Bandbreite anderer Studien -27
Erdgas — GuD
Nutzungsgrad %- -10,3 -8,0 -6,0 -8,6 -9,0

Punkte
Vermiedene CO,-Emission/ % 85,1 86,1 86,6 94,1 85,9
urspriingliche Emission
Investitionsmehrkosten €/kWel + 535 + 426 + 410 +470 + 500
Stromkosten 2020 ct/kWheg 1,59
¢ DLR-2005, ohne CO»- 2,15 1,42 1,72 1,64

Aufschlag
. DLR -2005 mit CO,- 1,22

Aufschlag
«  EWI 2005, ohne CO.- 1,48

Aufschlag
Bandbreite anderer Studien ¥ 11-23

1) Mittelwerte ,advanced technologies”; 2) bei Bezug auf SK-Dampfkraftwerk ohne CO,-Riickhaltung 3) Wer-
te nach ECOFYS 2004, naherungsweise angepasst an obige Eckdaten ; jeweils niedrigster und hochster
Wert weggelassen.

Vergleicht man mit die in (ECOFYS 2004) aus zehn weiteren Untersuchungen ermittelten
Bandbreiten — die dort dargelegten Werte wurden auf die 6konomischen Referenzeckdaten
umgerechnet und die jeweils niedrigsten und hdochsten Werte nicht beriicksichtigt — so liegen
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die hier dargestellten Referenzmehrkosten im unteren Bereich der jeweiligen Bandbreiten. In
(IPCC 2005) werden Bandbreiten von 1,7 — 4,2 ct/kWhg, fur SK-Dampfkraftwerke und 0,8 —
2,5 ct/kWhg fiur SK-IGCC und Erdgas-GuD-Kraftwerke genannt. Die Ergebnisse zu den
Stromgestehungskosten der hier gewéahlten Referenztechnologien stellen also eine repra-
sentative und belastbare Ausgangsbasis fiir die sich anschlieRenden Kostenvergleiche dar.

12.1.3 Stromgestehungskosten bei veranderten Technologieparametern und Brenn-
stoffpreisen

Technologien erfahren stetige Verbesserungen, die sich u. a. auch in Kostensenkungen
niederschlagen kénnen. Auch eine verstarkte Markteinfihrung bewirkt Kostensenkungen.
Besonders gut geeignet sind diese aus ,Lernkurven® abgeleiteten Kostensenkungen fir
grofRe Stuckzahlen gleicher oder &hnlicher Energiewandler, wie sie z.B. erneuerbare Ener-
gien, aber auch Automobile darstellen. Auch fur CCS-Kraftwerke bzw. ihre Komponenten
konnen diese Zusammenhé&nge angewandt werden (Rubin 2004; Riahi 2004). Die hier
benutzten Referenztechnologien fur Kraftwerke mit und ohne CCS sind als ,marktfahige”
Technologien fur den Zeitraum 2020 definiert, haben also die durch F&E und Demonstration
erreichbaren Kostensenkungen bereits durchlaufen. Sie erfahren jedoch im Laufe ihrer
Marktdurchdringung einen Reifungsprozess, falls sie in groRerem Umfang in den Energie-
markt eindringen. Es wird deshalb ein weiterer Status definiert, der mit ,ausgereiften* Anla-
gen fur den Zeitraum um 2040 bezeichnet wird. In diese Eckdaten gehen ndherungsweise
die 0. g. Lerneffekte ein. Sie sind zusammen mit einigen CCS-spezifischen Kennziffern in
Tab. 12-6 zusammengestellt.

Wahrend bei konventionellen Kraftwerken ohne CCS wegen ihres bis 2020 bereits weit
entwickelten Status nur noch relativ geringe Verdnderungen zu erwarten sein durften, kén-
nen die Verbesserungsmadglichkeiten bei CCS-Anlagen héher ausfallen, da sich die CCS-
spezifischen Komponenten auch in 2020 noch eher am Anfang ihrer Lernkurve befinden
werden. Es wird daher angenommen, dass Nutzungs- und CO,-Abscheidegrade noch deut-
lich steigen werden. Auch die Investitionskosten werden sich noch merklich reduzieren. In
(Rubin 2004) wurde festgestellt, dass sich die Kosten typischer CCS-Komponenten (Gaswéa-
scher) um 11 — 13 % reduzieren bei einer Verdopplung der kumulierten Leistung. Nimmt man
diese Werte fur alle CCS-Komponenten an und bertcksichtigt, dass die durch CCS beding-
ten Mehrkosten etwa 30 — 40 % der Gesamtinvestitionskosten von CCS-Kraftwerken ausma-
chen, so lassen sich daraus Lernraten fir komplette CCS-Kraftwerke abschéatzen. Techni-
sche Verbesserungen und reduzierte Investitionskosten infolge wachsenden Marktvolumina
wirken sich gunstig auf die Stromgestehungskosten aus. Wahrend sich die Stromkosten von
Kraftwerken ohne CCS (bei unveradnderten Brennstoffkosten) noch um etwa 0,20 bis 0,25
ct/kWhg, verringern, sinken die von CCS-Anlagen um 0,50 bis 0,60 ct/kWhe. Entsprechend
sinken auch die Kostendifferenzen zwischen Anlagen mit CCS und Anlagen ohne CCS
(letzte Zeile in Tab. 12-6)
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Tab. 12-6 Vergleich von ,marktfahigen* CCS-Kraftwerken (2020) mit ,ausgereiften* CCS-Kraftwerken (2040) und
ihrer Referenzkraftwerke ohne CCS.

SK_Dampf SK-IGCC Gas-GuD

2020 2040 2020 2040 2020 2040
A) Ohne CO,- Riuickhaltung
Nutzungsgrad % 49,0 52,0 50,0 54,0 60,0 62,0
Investition €/KWe 950 900 1300 1200 400 400
Betrieb, Wartung €/kW,a 48,3 45,0 53,0 49,0 34,1 32,0
CO2-Emission, g/kWhe 673 635 660 611 337 326
direkt
Stromkosten (mit ct/kWhe 3,87 3,60 4,46 4,12 4,44 4,32
Brennstoffkosten
2020, DLR-Szen.)
B) Mit CO,-Ruckhaltung
Nutzungsgrad % 40,0 44,0 42,0 46,0 51,0 55,0
Minderung %-Pkt 9 8 8 8 9 7
Abscheidegrad % 88 90 88 92 88 92
Investition €/KWe 1750 1600 2 000 1800 900 750
Differenz €/KWel 800 700 700 600 500 350
Betrieb, Wartung €/kW,a 80,0 74,0 85,0 78,0 54,0 50,0
CO,-Emission, g/kWheg 99 75 94 57 48 40
direkt
Vermied. Emission/ % 85,3 88,2 85,7 90,6 85,9 91,0
urspriingliche
Emission
Mehreinsatz % 22,5 18,2 19,0 17,4 17,6 12,7
Brennstoff
Stromkosten (mit ct/kWhe 5,95 5,43 6,28 5,74 6,08 5,50
Brennstoffkosten
2020, DLR-Szen.)
Kostendifferenz ct/kWhe 2,08 1,83 1,82 1,62 1,64 1,18
(CCs - ohne CCS) (2,41) (2,14)

Im Gegensatz zu Anlagen auf der Basis erneuerbarer Energien unterliegen fossil gefeuerte
Anlagen andererseits den Preisanstiegen begrenzter Energiequellen. Hinzu treten die durch
den Handel mit CO,-Emissionszertifikaten bedingten Zusatzkosten fir Anlagen mit nen-
nenswertem CO,-Ausstol3. Beide Effekte verringern obige Kostensenkungspotenziale oder
verkehren sie ins Gegenteil, wobei gasgefeuerte Kraftwerke wegen ihres hohen Anteils der
brennstoffbedingten Kosten sensibler reagieren als Kohlekraftwerke. Ergebnisse dieser
wechselseitigen Wirkungen zeige Abb. 12-3 und Abb. 12-4 wobei die Stromkosten jeweils
mit den Brennstoffkosten zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme ermittelt wurden.
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Stromgestehungskosten, cts2000/kWh
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Zinsatz 10%/a, Abschreibung 25 a, 7000 h/a

Abb. 12-3 Stromkosten neuer Kohlekraftwerke im jeweiligen Inbetriebnahmezeitpunkt in Abh&ngigkeit technologi-
scher Verbesserungen, Brennstoffpreisen und CO;-Aufschlagen (Kosten fiir Transport und Speicherung
von CO; sind ebenfalls ausgewiesen; Preispfad ,DLR 2005")
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Zinssatz 10%/a, Abschreib. 25 a, 7000 h/a

Abb. 12-4 Stromkosten neuer Erdgas-GuD und Steinkohlekraftwerke im jeweiligen Inbetriebnahmezeitpunkt in
Abhangigkeit technologischer Verbesserungen, Brennstoffpreisen und CO»-Aufschlagen (CCS-Anlagen
einschlie3lich Kosten fir Transport und Speicherung von CO; Preispfad ,DLR 2005")

Bei Kohlekraftwerken bleiben die Stromgestehungskosten ohne CO,-Aufschlag mit ca. 4,0
ct/kwh anndhernd konstant. Merklich wirkt sich jedoch ein CO,-Aufschlag aus, der in 2020
(15 €/t) die Stromkosten um 1,0 ct/kWh und in 2050 (35 €/t) um 2,2 ct/kWh auf dann 6,3
ct/kWh steigert. CCS-Kraftwerke waren - allerdings ohne Berlcksichtigung der Kosten fir
Transport und Einlagerung des CO, (siehe unten) - ab etwa 2040 mit rund 6 ct/kWh konkur-
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renzfahig. Steigende Brennstoffpreise werden bis zu diesem Zeitpunkt durch sinkende
Kapital- und Betriebskosten aufgefangen. Da auch die Mehrkosten infolge steigender CO,-
Aufschlage gering sind, waren Kohlekraftwerke mit CCS also von eventuell weiter steigen-
den Klimaschutzaufwendungen weitgehend entkoppelt, siehe Abb. 12-3.

Bei Gaskraftwerken bewirken dagegen Brennstoffpreissteigerungen nach Tab. 12-1 (DLR
2005-Preispfad) deutliche Stromkostenanstiege, die durch CO,-Aufschlage noch verstarkt
werden (Abb. 12-4). Ab 2030 sind bei den vorliegenden Preisszenarien damit Erdgas-GuD
Kraftwerke deutlich teurer als Steinkohlekraftwerke. Gasgefeuerte CCS-Anlagen kdnnen im
Gegensatz zu CCS-Kohlekraftwerken den Brennstoffpreisanstieg nur geringfligig kompensie-
ren. Bei weiterem Anstieg der Erdgaspreise ist also auch bei CCS-Kraftwerken mit einem
stetigen Anstieg der Stromgestehungskosten zu rechnen.

Obige Stromkosten wurden mit den Brennstoffkosten zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme
berechnet. Fur einen korrekten Vergleich mit nicht oder nur wenig brennstoffabh&ngigen
Technologien, eben den erneuerbaren Energien, sind daher Stromgestehungskosten von
Bedeutung, die mit mittleren Brennstoffkosten und mittleren CO,-Aufschlagen Uber die
gesamte Nutzungsdauer ermittelt wurden. Fir Kohlekraftwerke, die zwischen 2020 und 2050
in Betrieb sind, fallen diese Kostendifferenzen mit 0,3 bis 0,5 ct/kWh eher gering aus, bei
Erdgas-Kraftwerken sind sie mit 0,6 — 1,2 ct/kWh deutlich héher.

Abschlieend sind in Abb. 12-5 die CO,-Vermeidungskosten der hier betrachteten CCS-
Kraftwerke fur Brennstoffkosten im Jahr 2020 (ohne Transport und Speicherung) zusam-
mengestellt. Sie illustrieren, bei welchen CO,-Aufschlagen diese Anlagen wirtschaftlich im
Vergleich zu den jeweiligen Referenzkraftwerken ohne CCS betrieben werden kdnnen. Fur
SK-Dampfkraftwerke liegen die Werte um 32 - 36 €/t CO,, fur IGCC etwas niedriger und bei
Erdgas-GuD-Kraftwerken bei rund 50 €/t CO,. Fiur den Technikstatus 2040 sind die Vermei-
dungskosten rund 10 % niedriger. Bezieht man Kohlekraftwerke mit CCS generell auf das
kostengunstigere Dampf-Referenzkraftwerk, so steigen die Vermeidungskosten fur IGCC-
Anlagen auf rund 40 € / t CO,. Bezieht man die Kohlekraftwerke auf das Erdgasreferenz-
kraftwerk, steigen die CO,-Vermeidungskosten wegen der dann wesentlich geringeren
Menge an vermiedenem CO, auf etwa das Dreifache. Jede Angabe von CO.-
Vermeidungskosten muss also auch den Hinweis auf das jeweilige Referenzkraftwerk bein-
halten.

Arbeitsgemeinschaft WI, DLR, ZSW, PIK 179



Zukinftige Stromgestehungskosten unter Beriicksichtigung technologischer Entwicklungen, Brennstoffpreissteigerungen und Re

CO2 - Vermeidungskosten, EUR/t
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Abb. 12-5 CO;-Vermeidungskosten von CCS-Kraftwerken (ohne Transport und Speicherung von CO,) fiir dem
Status 2020 (Referenz auch Status 2040) im Vergleich, (Preispfad ,DLR 2005%)

12.1.4 Berucksichtigung des Transports und der Speicherung von CO..

Zu den Aufwendungen fur die Rickhaltung des CO, mussen noch diejenigen fur Verdich-
tung, Transport und Endlagerung hinzugerechnet werden, um Kostenvergleiche mit anderen
CO; -armen bzw. -freien Technologien anstellen zu kénnen. Fur die fur Deutschland typi-
schen Transportentfernungen um 200 km kénnen diese zusétzlichen Kosten nach derzeiti-
gem Kenntnisstand auf 0,20 ct/kWhe, fur gasgefeuerte und auf 0,40 ct/kWhg, fur kohlegefeu-
erte Kraftwerke angesetzt werden. Es wird angenommen, dass sie sich im Laufe der Zeit
ebenfalls noch um rund 10 % verringern werden.

Die entsprechenden Gesamtkosten fir die CCS-Kraftwerke und die gegeniber den jeweili-
gen Referenzkraftwerken resultierenden Mehrkosten sind in Tab. 12-7 fir drei Szenarien der
Brennstoffpreise ausgewiesen. CO,-armer Strom aus Gaskraftwerken kostet demnach in
2020 zwischen 5,2 und 6,4 ct/kWh und im Jahr 2040 zwischen 5,5 und 7,2 ct/kWh. Fir CO,-
armen Strom aus Kohlekraftwerken ergeben sich in 2020 Kosten zwischen 5,9 und 6,9
ct/kwWh und im Jahr 2040 zwischen 5,6 und 6,7 ct/kwh. Damit sind gasgefeuerte CCS-
Kraftwerke in 2020 und bei niedrigen Brennstoffpreissteigerungen (EWI 2005) auch noch in
2040 kostengunstiger als kohlegefeuerte Kraftwerke. Bei hoheren Preissteigerungen (DLR
2005) werden jedoch die kohlegefeuerten CCS- Kraftwerke nach 2020 kostenginstiger. Die
resultierenden Mehrkosten der CO,-Rickhaltung gegentber dem gleichen Kraftwerkstyp
ohne CCS sind weniger stark von den Preisszenarien abhéngig. Sie liegen im Jahr 2020
zwischen 1,7 und 2,5 ct/kWh und sinken bis 2040 auf Werte zwischen 1,4 und 2,3 ct/kWh.

In der Preisvariante ,DLR 2005 + CO," verteuern sich die Stromkosten von CCS-Kraftwerken
nur geringfiigig im Gegensatz zu denjenigen ohne Rickhaltung von CO,. Die verbleibenden
Mehrkosten von 0,2 — 0,6 ct/kWh in 2050 zeigen, dass CCS-Kraftwerke bei den dann unter-
stellten CO,-Aufschldgen von 35 €/t schon nahezu mit konventionellen Kraftwerken konkur-
renzféahig sind.
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Die vollstandigen CO,-Vermeidungskosten von CCS-Kraftwerken einschlief3lich der Aufwen-
dungen fur Transport und Speicherung des CO, kdénnen Tab. 12-8 entnommen werden.
Gegenuber denjenigen ohne diese Aufwendungen (vgl. Abb. 12-5) sind sie um 10 — 13 €/t
hoher und liegen in 2020 um 40 -45 €/t fur Kohlekraftwerke und um 60 €/t fur Gas-GuD-
Kraftwerke. Die aktuellen Werte aus (IPCC 2005a) erlauben eine Einordnung dieser Ergeb-
nisse.

Tab. 12-7 Stromgestehungskosten (€-ctzooo/kWhel) von neuen CCS-Kraftwerken einschlieRlich Transport und
Speicherung zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme fiir drei Preisszenarien und resultierende Mehrkosten
gegenuber dem gleichen Kraftwerkstyp ohne CO»-Riickhaltung

mit CO2-Rickhaltung; Zeitpunkt Inbetriebnahme
mit Transp.+Lagerung 2005 2010 2020 2030 2040 2050
Preise EWI 2005
- Erdgas-KW, GuD 524 527 546 6,00
- SK-KW, Dampf 592 574 562 583
- SK-IGCC 6,28 6,07 592 6,12
Preise DLR 2005
- Erdgas-KW, GuD 6,28 6,68 706 7,71
- SK-KW, Dampf 6,35 6,32 6,17 6,37
- SK-IGCC 6,68 657 6,44 6,64
DLR 2005 + CO2
- Erdgas-KW, GuD 6,36 6,77 7,17 7,84
- SK-KW, Dampf 653 655 639 6,64
- SK-IGCC 6,86 6,79 6,66 6,90
CO2/KW-Kost; 22.3.06
Mehrkosten der einschliel3lich Transport und Speicherung
CO2-Rickhaltung 2005 2010 2020 2030 2040 2050
Preise EWI 2005
- Erdgas-KW, GuD 168 151 136 142
- SK-KW, Dampf 241 226 217 221
- SK-IGCC 216 2,05 200 2,03
Preise DLR 2005
- Erdgas-KW, GuD 184 171 154 161
- SK-KW, Dampf 248 2,41 226 2,28
- SK-IGCC 222 213 2,07 210
DLR 2005 + CO2
- Erdgas-KW, GuD 142 105 068 0,59
- SK-KW, Dampf 164 115 057 0,32
- SK-IGCC 140 091 044 0,20

CO2/KW-Kost; 22.3.06

Dort sind im Falle der geologischen Speicherung von CO, fur die CO,-Vermeidungskosten
folgende Werte angegeben (Tabelle S4; Bezug auf das Referenzkraftwerk gleichen Typs):
SK-Dampf-KW zwischen 31 und 73 €,000/t CO,; SK-IGCC zwischen 21 und 73 €500/t CO,
und Gas-GuD zwischen 41 und 94 €000/t CO,. Die in dieser Untersuchung ermittelten Kosten
liegen also nahe an den Mittelwerten der IPCC-Untersuchungen, was die Eignung der hier
definierten CCS-Kraftwerke als Referenzanlagen bestatigt.
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Tab. 12-8 CO,-Vermeidungskosten von CCS-Kraftwerken (einschlieBlich Transport und Speicherung) in €200/t
CO; fur verschiedene Brennstoffpreisszenarien und Inbetriebnahmezeitpunkte

mit CO2-Rickhaltung; Zeitpunkt Inbetriebnahme

mit Transp.+Lagerung | 2005 2010 2020 2030 2040 2050
Preise EWI 2005
- Erdgas-KW, GuD 58,2 515 458 478
- SK-KW, Dampf 420 398 388 395
- SK-IGCC 382 366 36,1 36,6
- SK-IGCC (bezogen auf SK-Dampf) 478 448 428 433
Preise DLR 2005
- Erdgas-KW, GuD 63,7 583 519 542
- SK-KW, Dampf 432 425 404 40,7
- SK-IGCC 392 381 374 379
- SK-IGCC (bezogen auf SK-Dampf) 485 46,0 438 441
DLR 2005 + CO2
CO2-Aufschlag, EUR/t 75 150 225 30,0 350
- Erdgas-KW, GuD "restliche" 492 358 229 199
- SK-KW, Dampf Vermeidungskosten 28,5 20,3 10,2 5,7
- SK-IGCC 247 16,3 79 3,6
- SK-IGCC (bezogen auf SK-Dampf) 340 24,0 145 10,0

CO2/KW-Kost; 22.3.06

12.1.5 Kostenvergleich mit Anlagen auf der Basis erneuerbarer Energien

Auf der Basis der oben ermittelten Kosten kann ein Vergleich mit Anlagen auf der Basis
erneuerbarer Energien (EE) durchgefiuhrt werden. Deren zukinftige Stromkosten sind in
Tab. 12-9 (BMU 2005) dargestellt (Zinssatz 10 %/a). Der sich einstellende Kostenverlauf
eines reprasentativen Mixes an EE-Neuanlagen im Szenario ,NaturschutzPlus - neu” ergibt
im Jahr 2020 ausgehend vom heutigen Mittelwert von 13,8 ct./kWh Kosten von 8,1 ct/kWh
mit Kostenbandbreiten zwischen 5,0 ct/kWh (Wind-Offshore) und 19,3 ct/kWh (Photovoltaik).
Im Gegensatz zu fossil befeuerten Anlagen, die Brennstoffpreissteigerungen unterliegen,
kann bei EE-Anlagen Uber die gesamte Nutzungsdauer von konstanten Kosten ausgegan-
gen werden. Bis 2050 sinken die Stromkosten von Neuanlagen auf rund 6,1 ct/kWh (bei
einem Zinssatz von 6 %/a, wie er in (BMU 2005) zugrunde gelegt wurde, liegen die Kosten
bei 5,2 ct/kwh).*

Die dem Kostenverlauf zugrunde gelegten Lernkurven sind in (BMU 2005) dokumentiert. Die
so ermittelte Kostenentwicklung geht von einer liber den gesamten Zeitraum aufrechtzuer-
haltenden Zubaudynamik entsprechend des Szenarios ,NaturschutzPlus-neu® aus. In diesem
Szenario fur Deutschland betragt der Beitrag der EE zur Stromversorgung im Jahr 2050 rund
64 %, der dazu erforderliche Zubau an Anlagenleistung sichert die zum Lernerfolg erforderli-
chen Marktvolumina. Allerdings wird auch unterstellt, dass die dort fir Deutschland darge-
stellte Wachstumsdynamik der EE sich in absehbarer Zeit auf zumindest europaische, bes-
ser noch auf globale Méarkte tbertragt.

% der zinssatz ist ein wichtiger Parameter beim Wirtschaftlichkeitsvergleich. Da die Kosten ,solarer* Technolo-
gien fast ausschlie3lich aus Investitionskosten resultieren, reagieren sie sensitiver auf Veranderung der Zins-
sétze als brennstoffversorgte Technologen.
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Tab. 12-9 Verlauf der Stromkosten jeweiliger EE-Neuanlagen entsprechend des Szenarios NaturschutzPlus -neu
[BMU 2005] mit vergleichbaren 6konomischen Eckdaten (Zinssatz 10 %, Nutzungsdauer 20-25 Jahre)

Stromkosten erneuerbarer Energien ( ct/kWh) Annuitat 0,11- 0,126 ( 10% Zins, 20-25 Jahre)
entsprechend Szenario Natplus-neu ([BMU 2005], Neuanlagen)

2005 2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050
Neuanlagen:
Windenergie (Mix) 10,80 10,00 7,10 6,0 595 580 540 5,00 505 5,10
Wasserkraft Mix 550 6,10 660 710 710 710 725 740 750 7,70
Geothermie 42,00 22,00 1540 10,20 9,60 9,20 880 840 7,90 7,50
Soltherm. KW (Grenze) 1400 900 840 760 7,20 6,70 650 6,30
Photovoltaik (MIx) 72,30 46,20 27,10 19,30 17,60 15,80 13,50 14,40 14,00 13,70
Feste Biomasse 10,90 12,50 14,00 12,00 11,20 1040 9,70 9,00 830 7,70
Biogase 11,90 1090 9,70 8,10 780 750 7,20 690 6,65 6,40
Typischer Mix 13,80 12,30 10,00 8,20 750 7,00 6,60 6,20 6,15 6,10
Wind - Offshore 10,10 650 500 485 470 460 450 440 4,30

CO2/KW-Kost; 22.3.06

Anhand der Abb. 12-6 kdnnen die 6konomischen Perspektiven der beiden Optionen EE und
CCS an einem reprasentativen Fall, nAmlich der Energieversorgung Deutschlands, diskutiert
werden. Am Verlauf der Stromgestehungskosten von fossil gefeuerten Kraftwerken ohne
CCS gemal dem Preisszenario EWI 2005 (gestrichelte Linien) zeigt sich generell die Not-
wendigkeit wirksamer Klimaschutzinstrumente.

Stromgestehungskosten ct/kWh

14
Preispfad "DLR 2005" mit CO2-Aufschlag; Zinssatz 10%/a
12
Gesamter
[ EE-Mix in D
10
8 3
Wind-Offshore ‘//
6 L
4 +
| GuD GuD SK -Dampf SK-IGCC GuD ohne CCS SK ohne CCS
2 ohneCCS mitCCS ohneCCS mitCCS (EWI 2005) (EWI 2005)
0 | | | |
2000 2010 2020 2030 2040 2050

CO2/kovergl.1;23.3.06

Abb. 12-6 Verlauf der Stromgestehungskosten (Neuanlagen) erneuerbarer Energien, konventioneller Gas- und
Steinkohlekraftwerke und CCS-Kraftwerken. Brennstoffpreise nach DLR 2005 + CO2-Aufschlag und fur
konventionelle KW zum Vergleich nach EWI 2005.

Bleibt deren Wirkung aus und verharren zugleich die Brennstoffpreise auf einem niedrigen
Niveau, wie dies mit dem Preispfad EWI 2005 unterstellt ist, so wirde auf lange Sicht keine
der beiden Optionen wirtschaftlich werden. Weitere technologische Verbesserungen bei
konventionellen Kraftwerken kompensieren diese eher geringen Strompreisanstiege weitge-
hend. Starkere Preisanstiege entsprechend des Preispfades (DLR 2005), insbesondere aber
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eine stetige Preisentwicklung bei CO,-Emissionszertifikaten (hier bis 35 €/t CO, in 2050)
verteuern die Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke bis 2030 um 50 % und bis
2050 um rund 65 % auf dann 6,5 bis 7,0 ct/kWh. Damit erreichen sie ein Kostenniveau, das
demjenigen wirksamer Optionen des Klimaschutzes gleicht kommt. Der Preisanstieg, der
sich nach 2050 natirlich weiter fortsetzen durfte, erfolgt fur Steinkohle- und Ergaskraftwerke
relativ gleichartig. Wahrend flr erstere vor allem der stetig steigende CO,-Aufschlag mal3ge-
bend ist, wirkt sich bei Gaskraftwerken insbesondere der Anstieg des Erdgaspreises aus.

Eine wirksame Reduktion von CO,-Emissionen bei fossil gefeuerten Kraftwerken verlangt
bzw. bewirkt ein Niveau der Stromgestehungskosten frei Kraftwerk zwischen 7 und 8 ct/kWh,
wenn, wie hier angenommen, bis 2020 marktfahige CCS-Kraftwerke einsatzbereit sind und
diese sich Uber die nachsten Jahrzehnte weiter entwickeln. Langerfristig sind dann insbe-
sondere Kohlekraftwerke okonomisch interessant. Erneuerbare Energien, die heute noch
mittlere Stromgestehungskosten um 12 bis 13 ct/kWh (bei Zinssétzen von 10 %/a) haben,
konnen bis 2020 ebenfalls dieses Kostenniveau erreichen, wenn ihre weitere Markteinfih-
rung mit &hnlicher Geschwindigkeit wie bisher erfolgt. Seit etwa 1990 folgte ihre Kostenre-
duktion Lernkurven, deren Lernraten zwischen 15 und 20 % lagen. Diese werden sich im
Laufe der Zeit verringern, werden aber dennoch ausreichen, ihr Kostenniveau bei breiter
Markteinfihrung gemafR den Szenarien NatPLus nach (BMU 2004) auf Werte um 6 ct/kWh
zu senken. Bleibt, wie in dieser Szenarienkonstellation unterstellt, die Ausbaudynamik von
erneuerbaren Energien im Stromsektor hoch, so kdnnen sie bereits zum Zeitpunkt der Inbe-
triebnahmen von CCS-Kraftwerke mit diesen konkurrieren und werden danach ihren Wett-
bewerbsvorsprung sogar weiter vergro3ern. Bei sehr geringen Brennstoffpreissteigerungen
stellt sich die Situation fir CCS-Anlagen etwas gunstiger dar (vgl. die um etwa 0,5 ct/kWh
glnstigeren Stromgestehungskosten von CCS-Anlagen entsprechen Preisszenario EWI
2005 in Tab. 12-7). Fur eine frihe Konkurrenzfahigkeit missen dann aber bereits im Jahr
2020 merklich héhere CO,-Zertifikatspreise, ndmlich mindestens 40 — 50 €/t wirksam sein.

Die obigen Berechnungen basieren auf einem Zinssatz von 10 %/a. Berechnet man alle
Daten mit einem Zinssatz von 6 %/a, so schneiden die kapitalintensiveren EE-Technologien
noch gunstiger ab. Die Kostenschnittpunkte von EE- und CCS-Kraftwerken liegen dann
bereits in 2025 (gesamter Mix EE). Wind-Offshore-Anlagen wéaren bereits im Jahr 2020
deutlich kostenguinstiger als CCS-Kraftwerke.

12.2 Kosten der Wasserstoffbereitstellung aus fossilen Quellen mit Ruckhal-
tung von CO;

12.2.1 Wasserstoffherstellung mit CO, — Abtrennung

Entsprechend der Ausfihrungen in Abschnitt 12.1.1 werden hier Kostenvergleiche fur die
Bereitstellung von Wasserstoff aus Erdgas (Dampfreformierung) und Steinkohle (Kohlever-
gasung) mit identischen 6konomischen Eckdaten und einheitlichen Brennstoffpreisen durch-
gefuhrt. Die entsprechenden Ausgangsdaten sind in Tab. 12-10 zusammengestellt. Wie beim
Strom wird auch auf Daten aus (IEA 2003) und (Williams 2002) zurlickgegriffen. Zusétzlich
wurden Angaben von NREL (Padro, Putsche 1999) und der ETH Zirich (Fahrni 2002) aus-
gewertet. Die DLR-Referenzdaten stammen vorwiegend aus dem EU-Forschungsvorhaben
CASCADE MINTS (Krewitt, Schmid 2004), in dem das DLR u. a. die Technologiedatenbasis
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fur Wasserstoff-Produktionstechnologien erarbeitet hat. Die Eckdaten sind identisch mit
denjenigen fir die Stromerzeugung (vgl. auch Tab. 12-11 hinsichtlich der Brennstoffpreise).
Mit 8.000 h/a wurde jedoch die Referenz-Ausnutzungsdauer hoher als fur die Stromerzeu-
gung angesetzt. Alle wasserstoffbezogenen Angaben sind auf den oberen Heizwert (HHV3")
bezogen. Bezogen auf den unteren Heizwert von Wasserstoff sind die Nutzungsgrade um
den Faktor 1,18 niedriger, die Investitions- und Gestehungskosten von Wasserstoff entspre-
chend um diesen Faktor héher.

Tab. 12-10 Eckdaten fiir die Berechnung der Wasserstoffgestehungskosten aus fossilen Quellen

IEA Williams NREL Referenz
(2003) (2002) (1999) DLR (2004)

Zinssatz %la 10 12 10 10
Abschreibungsdauer a 30 15 20 25
Annuitét %l/a 10,6 15,0 11,8 11,0
Ausnutzungsdauer h/a 8 200 7 000 7900 8 000
Ungefahrer Einfluss auf die 0,95 1,15 1,04 1,00

Stromgestehungskosten

Brennstoffpreise
- Erdgas €/GJ 3,20 3,93 3,00 4,04 -5,73 %)
- Steinkohle €/GJ | 1,60 1,24 2,00 | 1,82-232%

*) Bandbreite Energiepreispfade im Jahr 2020 (ohne CO,-Aufschlag)

In Tab. 12-10 sind die verfugbaren Kenndaten fir Anlagen zur Wasserstofferzeugung aus
Erdgas (Dampfreformierung), Steinkohle (Kohlevergasung) und Strom (Elektrolyse) ohne
COz-Ruckhaltung mit Inbetriebnahme im Jahr 2020 zusammengestellt. Dabei handelt es
sich um GroRRanlagen mit mehreren 100 MW Wasserstoffproduktionsleistung. Lediglich die
nachrichtlich hinzu gefiigten Angaben aus (Fahrni 2002) beziehen sich auf den heutigen
Status.

Fir die bereits heute in groRem Umfang genutzte Dampfreformierung von Erdgas sind die
Daten vergleichsweise einheitlich. Demnach ist Wasserstoff bei Erdgaskosten von 5,7 €/GJ
(2020, Preispfad DLR 2005) zu Kosten um 8,5 €/GJ bereitstellbar. Heutige Gestehungskos-
ten liegen bei 6,5 €/GJ (Gaspreis 4,3 €/GJ). Bei der Kohlevergasung sind die Daten unein-
heitlicher. Den sehr glinstigen Angaben von Williams 2002 und IEA 2003 (hier nur Anlagen
mit CO,-Riickhaltung) stehen deutlich héhere Angaben in [Padro, Putsche 1999] und [Fahrni
2002] gegenuber. Das bezieht sich sowohl auf die Investitions- als auch auf die Betriebskos-
ten, wobei diese aus [Fahrni 2002] nur indirekt entnommen werden kénnen. Die aus [Krewitt,
Schmid 2004] entnommene Referenz liegt etwa in der Mitte dieser Angaben und kann daher
aus derzeitiger Sicht als relativ reprasentativ angenommen werden. Wasserstoff aus Stein-
kohle ist damit im Jahr 2020 fir ca. 9,5 €/GJ bereitstellbar (Kohlepreis = 2,3 €/GJ; Preispfad
DLR 2005); mit heutigen Kohlepreisen (1,8 €/GJ) wirden sich die Gestehungskosten auf 8,5

3. LHV = low heating value (unterer Heizwert, H, = 3,00 kWh/Nm?®); HHV = high heating value (oberer Heizwert,

Ho = 3,55 KWh/Nm®)
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€/GJ belaufen. Fur Wasserstoff aus Steinkohle ist wegen der héheren Kapitalaufwendungen
die Abhé&ngigkeit vom Brennstoffpreis deutlich geringer als fir Wasserstoff aus Erdgas.

Tab. 12-11 Eckdaten fiir die Stromerzeugung

IEA Williams NREL ETH Zirich Referenz
(2003) (2002) (1999) (2002)™ DLR (2004)

Erdgas-
Dampfreformierung
Leistung MW H; 810 960 1100 350
Nutzungsgrad % 81 87"’ 90 87
Investition €/kW H; 251 377 325
Betrieb, Wartung % Inv./a 5 5 5
H»-Kosten 2020 €/GJ
- EWI 2005 6,45 6,76 53-6,5 6,47
- DLR 2005 8,47 8,68 8,39
- DLR 2005 + CO, 9,13
Kohlevergasung
Leistung MW H; 560 600 1100 560
Nutzungsgrad % 70,3 707 6874 70
Investition €/kKW H> 620 897 755
Betrieb, Wartung % Inv./a 57 77 77
H»-Kosten 2020 €/GJ
- EWI 2005 7,09 9,27 13,2-16,3 8,38
- DLR 2005 8,16 10,34 9,45
- DLR 2005 + CO3 12,15
Elektrolyse
Leistung MW Ha k.A. 500 > 100 500
Nutzungsgrad % 85 80 76 — 88 91
Investition €/kKW H> 420 425 396

€/kWe 355 340 360
Betrieb, Wartung % Inv./a 3 3 2
H»-Kosten 2020 bei Strom- €/GJ 15,10 15,97 14-16,5 14,01
kosten 4 ct/kWh
*) von Referenz DLR Gibernommen
**) zusatzlich noch variable Betriebskosten
***¥) Angaben fir heutige Technologie; Umrechnung auf DLR-Eckdaten nur ndherungsweise mdoglich

Die Bezugstechnologie fir die Elektrolyse ist die alkalische Mittel- bzw. Hochdruckelektrolyse
in einer fr das Jahr 2020 bereitstellbaren Form. Wahrend die Kostenangaben der benutzten
Quellen kaum Unterschiede aufweisen, gibt es beim moéglichen Nutzungsgrad noch deutliche
Einschatzungsunterschiede. Da aber bereits heutige Elektrolyseure Nutzungsgrade von 65 —
70 % (LHV) bzw. 77 — 84 % (HHV) aufweisen (vgl. Fahrni 2002), wurde fiir die Referenz-
technologie ein zukinftiger Nutzungsgrad von 77 % (LHV) bzw. 91 % (HHV) entsprechend
(Krewitt, Schmid 2004) angesetzt. Bei Stromkosten von 4 ct/kWhe sind damit bei einer
Ausnutzungsdauer von 8.000 h/a (z.B. mit Strom aus Wasserkraft) Wasserstoffkosten von 14
€/GJ (bzw. 5,04 ct/kWhy,) erreichbar.
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In Tab. 12-12 sind in gleicher Weise die Daten fir die Wasserstofferzeugung aus Erdgas und
Kohle mit Rickhaltung von CO, gegenibergestellt. Alle Daten unterstellen ebenfalls wie im
Falle der Stromerzeugung im Jahr 2020 einsetzbare Grol3anlagen, die bereits einen gewis-
sen Lernprozess durchlaufen haben. Pilotanlagen, deren Kosten héher lagen, muissen
demnach bereits um 2010 zur Verfugung stehen, um die entsprechenden Erfahrungen
zeitgerecht umsetzen zu kdnnen. Die Wasserstoffkosten aus einer CO,-armen Erzeugung
kénnen demnach in 2020 bei der Erdgasreformierung zwischen 7 und 8 €/GJ liegen bei
einem Erdgaspreis von 4,1 €/GJ (EWI 2005) und zwischen 9 und 11 €/GJ bei einem Erdgas-
preis von 5,7 €/GJ (DLR 2005). Da fixe und variable Betriebskosten sehr unterschiedlich
eingeschatzt werden, unterscheidet sich auch die Abhangigkeit der Wasserstoffkosten vom
Erdgaspreis in den einzelnen Quellen. Fir CO,-armen Wasserstoff aus Kohle ist die Ein-
schéatzungsbandbreite mit 8 - 11 €/GJ (Kohlepreis 1,8 €/GJ; EWI 2005) bzw. 9 - 12 €/GJ
(Kohlepreis 2,3 €/GJ; DLR 2005) relativ grof3. Die gewahlte Referenz nach (Krewitt, Schmid
2004) liegt auch hier etwa in der Mitte dieser Bandbreite.

Insgesamt ist die Bandbreite der resultierenden Kosten deutlich gré3er als fir konventionelle
Anlagen ohne CO,-Riickhaltung. Wahrend (IEA 2003 und Williams 2002) von relativ glinsti-
gen Verhdltnissen fur zukinftige Anlagen ausgehen, stuft NREL die Kosten deutlich héher
ein. Dies ist auch aus den Mehrkosten entsprechend ersichtlich. Die weitgehende Ruckhal-
tung von CO, verteuert Wasserstoff um rund 1,5 bis 2 €/GJ, also um etwa 20 bis 25 %
gegenuber Anlagen ohne CO,-Rickhaltung, wobei zwischen Anlagen auf Gasbasis und
Kohlebasis keine grundséatzlichen Unterschiede bestehen. Wird gegen Anlagen ohne CO,-
Ruckhaltung beim Preispfad DLR 2005 + CO, verglichen (also zukiinftige CO,-Aufschlage
berucksichtigt), so sind im Fall der Erdgasreformierung Anlagen ohne Ruckhaltung immer
noch kostengtinstiger (Zeile DLR 2005 + CO; in Tab. 12-12). Wasserstoff aus der Kohlever-
gasung ware in diesem Fall mit CO,-Riickhaltung kostengunstiger, da der CO,-Aufschlag
sich bei der konventionellen Anlage hier wesentlich stéarker bemerkbar macht (dabei wurden
die sich auch bei CCS-Wasserstoff ergebenden Mehrkosten aus CO,-Preisen infolge der
noch vorhandenen Restemissionen an CO, vernachlassigt).

Tab. 12-12 Kenndaten von Wasserstofferzeugungsanlagen auf fossiler Basis im Jahr 2020 und deren Geste-
hungskosten auf der Basis der DLR-Eckdaten (mit Riickhaltung von CO2, ohne Transport und Endlage-
rung); Bezugswert ist der obere Heizwert (HHV = 3,55 kWh/Nm?3)

IEA Williams NREL Referenz
(2003) (2002) (1999) DLR (2004)

Erdgas-Dampfreformierung

Leistung MW H; k.A. 780 k.A 335
Nutzungsgrad % 79 78 k.A 80
Investition €/kW H> 260 460 660 540
Betrieb, Wartung %linv/a | 257 5 5 5
H»-Kosten 2020 €/GJ

- EWI 2005 6,36 7,76 8,81 8,08
- DLR 2005 8,47 9,90 10,92 10,16

Kohlevergasung

Leistung MW H; k.A. 540 k.A 520

Nutzungsgrad % 75 67,7 k.A. 65
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Investition €/kW Ha 880 770 1220 965
Betrieb, Wartung % Inv./a 57 5 6’ 6’
H2-Kosten 2020 €/GJ

- EWI 2005 8,59 7,20 13,47 9,92
- DLR 2005 9,45 7,78 14,34 10,63

Tab. 12-13 Differenz der Kenndaten von Wasserstofferzeugungsanlagen mit und ohne CO»-Ruckhaltung (ohne
Transport und Endlagerung des COy)

IEA Williams NREL Referenz

(2003) (2002) (1999) DLR (2004)
Erdgas-Dampfreformierung
Nutzungsgrad % -3,0 (-7,0) -7,0
Investition €/kW Hy + 210 + 283 + 215
H»-Kosten 2020 €/GJ
- EWI 2005 Keine Angaben zu +1,31 + 2,05 +1,61
- DLR 2005 Anlagen ohne +1,43 +2,24 +1,76
- DLR 2005 + CO; CO,-Abtrennung +1,03
Kohlevergasung
Nutzungsgrad % -2,6 (-5,0) -5,0
Investition €/kW Hy + 150 + 323 + 210
H»-Kosten 2020 €/GJ
- EWI 2005 Keine Angaben zu +0,94 +1,80 +1,51
- DLR 2005 Anlagen ohne + 0,96 +1,85 +1,57
- DLR 2005 + CO; CO,-Abtrennung -1,13

Fur die langerfristige Perspektive muss wie bei der Stromerzeugung auch hier der Preisan-
stieg der fossilen Brennstoffe bericksichtigt werden (Tab. 12-13 und Abb. 12-7 ohne CO,-
Ruckhaltung). Anlagen auf Erdgasbasis sind derzeit und in mittlerer Zukunft kostengunstiger
als Anlagen auf Kohlebasis. Fir die Dampfreformierung ist jedoch die deutliche Abhangigkeit
von steigenden Erdgaspreisen erkennbar, insbesondere wenn der Preispfad (DLR 2005) als
die aus heutiger Sicht wahrscheinlichere Entwicklung zu Grunde gelegt wird. Nur wenn
fossile Brennstoffe mit den Kosten ihrer CO,-Emissionen belastet werden (Preispfad DLR
2005 + COy), bleibt die Dampfreformierung auch auf l&ngere Sicht die preisglinstigere Her-
stellungsform. Geht man von einer Preisentwicklung im Bereich des Preispfads (DLR 2005)
aus, verteuern sich die heutigen Wasserstoffkosten rund um den Faktor zwei.

Bei den entsprechenden Werten fir Anlagen mit CO,-Rickhaltung (Tab. 12-15) riicken die
Optionen Erdgas und Kohle enger zusammen. Wegen hoéherer Kapitalkosten verringert sich
auch der relative Einfluss der Brennstoffkosten. Unter der Annahme, dass in 2020 entspre-
chende GroRRanlagen kommerziell zur Verfigung stehen, kdnnte dann CO,-armer Wasser-
stoff aus fossilen Quellen mit Kosten zwischen 8,1 und 11 €/GJ bereitgestellt werden. Bis
2050 wirden sich diese Kosten (bei Anlagen mit Inbetriebnahme 2020) auf rund 10,5 bis 14
€/GJ erhbhen. Wasserstoff aus Kohle wéare bei einer Preisentwicklung entsprechend DLR
2005 dann mit Werten um 12,5 €/GJ deutlich kostengiinstiger als Wasserstoff aus Erdgas.
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Tab. 12-14 Wasserstoffkosten der Referenzanlagen (Inbetriebnahme 2020) als Funktion der Brennstoffpreisent-
wicklung; Anlagen ohne CO;-Ruickhaltung

Ohne CO; — Riickhaltung 2005 2020 2030 2040 2050
€/GJHHV €/GJHHV €/GJHHV €/GJHHV

EWI 2005

- Erdgas-Dampfreformierung 6,5 6,47 6,92 7,72 8,68
- Kohlevergasung 8,5 8,38 8,61 9,06 9,28
DLR 2005

- Erdgas-Dampfreformierung 6.5 8,39 9,48 10,63 11,87
- Kohlevergasung 8.5 9,45 9,79 10,24 10,80
DLR 2005 + CO2

- Erdgas-Dampfreformierung 6.5 9,13 10,76 12,71 14,21
- Kohlevergasung 85 12,15 13,95 15,75 17,21

H2-Gestehungskosten, EUR/GJ (HHV)

16

14 —
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Erdgas DR 25005 DLR + CO2

Kohle-vergasung ) g 5505 pR + cO2
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Abb. 12-7 Abhéangigkeit der Wasserstoff-Gestehungskosten von den Preisen fur Erdgas und Kohle (drei Preisva-
rianten bis 2050) fur Anlagen ohne Riickhaltung von CO;

Tab. 12-15 Wasserstoffkosten der Referenzanlagen (Inbetriebnahme 2020) als Funktion der Brennstoffpreisent-
wicklung; Anlagen mit CO2-Riickhaltung, ohne Transport und Endlagerung

Mit CO; - Riickhaltung 2020 2030 2040 2050
€/GJHHV €/GJHHV €/GJHHV €/GJHHV

EWI 2005

- Erdgas-Dampfreformierung 8,08 8,57 9,43 10,48
- Kohlevergasung 9,89 10,13 10,61 10,84
DLR 2005

- Erdgas-Dampfreformierung 10.16 11.35 12.60 13.95
- Kohlevergasung 11,02 11,38 11,85 12,44
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12.2.2 Kosten einschlief3lich Transport und Endlagerung

Kosten fir Verdichtung, Transport und Endlagerung des zuriickgehaltenen CO, sind in den
bisherigen Kosten einer CCS-Wasserstoffherstellung noch nicht enthalten. In Anlehnung an
die Angaben fir den entsprechenden Aufwand bei Kraftwerken kann dafir von Kosten in
einer Bandbreite zwischen 16 und 34 €/t CO, ausgegangen werden. Bei der Dampfreformie-
rung fallen rund 0,05 t CO; je GJ Wasserstoff an, bei der Kohlevergasung sind es rund 0,1 t
CO; je GJ. Davon werden jeweils rund 85 % zuriickgehalten. Demnach fallen bei mittleren
Entsorgungskosten von 20 €/t CO, bei der Dampfreformierung Kosten von 0,85 €/GJ H, und
bei der Kohlevergasung Kosten von 1,7 €/GJ H, zusatzlich an. Damit ergeben sich die ge-
samten Wasserstoffkosten bei der Dampfreformierung bzw. der Kohlevergasung frei Anlage
entsprechend den Angaben in Tab. 12-16.

Tab. 12-16 Wasserstoffkosten der Referenzanlagen (Inbetriebnahme 2020) als Funktion der Brennstoffpreisent-
wicklung; Anlagen mit CO»-Riickhaltung, mit Transport und Endlagerung

Mit CO, — Ruckhaltung 2020 2030 2040 2050
mit Transport und Endlagerung

€/GJHHV €/GJHHV €/GJHHV €/GJHHV

EWI 2005
Erdgas-Dampfreformierung 8,93 9,42 10,28 11,33
Kohlevergasung 11,59 11,83 12,31 12,54
DLR 2005
Erdgas-Dampfreformierung 1091 12.20 13.45 14.80

Kohl
ohlevergasung 12,72 13,08 13,55 14,14

12.2.3 Vergleich mit Wasserstoff aus erneuerbaren Quellen

Die Kosten entsprechend kénnen denjenigen der elektrolytischen Wasserstoffbereitstellung
auf der Basis erneuerbarer Energien gegenitber gestellt werden. Zunachst ist dafir das
Kostenkennfeld der Referenzelektrolyse (Abb. 12-8) fiir einen Stromkostenbereich von 2,5
bis 8 ct/kWhg und einer Ausnutzung zwischen 2.000 und 8.000 h/a dargestellt. Die entspre-
chend der Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien (vgl. Abschnitt 12.1.5) erzielbaren
Wasserstoffkosten sind eingetragen.

Demnach kann um 2020 Wasserstoff aus Wind (z.B. Offshore mit 4.000 h/a) mit rund 19
€/GJ bereitgestellt werden. Nur wenn kostengtinstige Wasserkraft (in gréRerem Umfang) zur
Verfigung steht, koénnen die Gestehungskosten bei 13 - 14 €/GJ liegen.
Strom aus solarthermischen Kraftwerken wiirde zu diesem Zeitpunkt noch deutlich teureren
Wasserstoff liefern. Als l&ngerfristig erreichbare Grenzlinie kann die untere gestrichelte
Gerade (Status 2040) betrachtet werden. Danach bleibt regenerativer Wasserstoff mit 15
€/GJ (Wind, 4.000 h/a) bis 20 €/GJ (Solarstrom, 6000 h/a) immer ein relativ kostspieliger
Energietrager. Dafur fallen bei seiner Bereitstellung im Gegensatz zum ,,CO;-armen“ CCS-
Wasserstoff, der immer noch mit 0,017 Mio. t CO,/PJ Wasserstoff behaftet ist, praktisch
keine CO,-Emissionen mehr an. Auch Ressourcenprobleme sind nicht mehr vorhanden.
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Auch ,konventioneller* Strom (aus Kernenergie oder CO,-armen fossil gefeuerten Kraftwer-
ken) kann zur elektrolytischen Erzeugung von CO.-freien bzw. CO,-armen Wasserstoff
eingesetzt werden. Die resultierenden Wasserstoffgestehungskosten koénnen ebenfalls
untenstehender Grafik entnommen werden. Der Weg Uber ,fossilen® Strom ist dabei entspre-
chend der ermittelten Stromgestehungskosten (7 - 9 ct/kWh) deutlich teurer als derjenige der
direkten Bereitstellung von Wasserstoff aus Kohle oder Erdgas und kann deshalb ausge-
schlossen werden. Es bleibt die Option von Strom aus Kernkraftwerken. Folgt man den
Angaben der IEA, so kann Strom aus neuen Kernkraftwerken mit Kosten um 3,0 bis 3,5
ct/kWh (Ausnutzung rund 8.000 h/a) bereitgestellt werden. Demnach waren Wasserstoffkos-
ten um 12 - 14 €/GJ erreichbar, also vergleichbar denjenigen von Wasserstoff aus Wasser-
kraftstrom in untenstehender Abbildung. Mit Windstrom (4 ct/kWh, 4.000 h/a) vergleichbare
Kosten wirden erzielt, wenn Strom aus Kernkraftwerken zu etwa 5 ct/kWh (8.000 h/a) be-
wertet wiirde. Ob Kernenergie eine Option fur die Wasserstoffbereitstellung sein kann, hangt
also in erster Linie von der gesellschaftlich-politischen Bewertung (Stichwort: Risikobewer-
tung, externe Kosten) der Stromerzeugung aus Kernenergie ab.
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Abb. 12-8 Kostenkennfeld der Referenzelektrolyse und ungefédhre Wasserstoffkosten beim Einsatz von Strom aus
Wind (3.500 — 4.500 h/a), solarthermischen Kraftwerken (6.000 — 7.000 h/a; Stromkosten frei Grenze),
sowie von Geothermie und Wasserkraft (8.000 h/a) fur Zeitpunkte um 2020 bzw. 2040

Dies zeigt schlief3lich auch ein Vergleich der fossilen mit der regenerativen Erzeugungsopti-
on. Der Wasserstoffbereitstellung mit Kosten geman Tab. 12-16 ist in Abb. 12-9 die elektroly-
tische Wasserstoffbereitstellung gegentibergestellt. Beispielhaft ist der zeitliche Kostenver-
lauf fur Wasserstoff aus Windenergiestrom und aus Wasserkraftstrom ct/kWh eingetragen.
Letzterer kann aber aus Ressourcengrinden bestenfalls in Marktnischen zur Verfligung
stehen. GrofRe Potenziale an regenerativem Wasserstoff sind nur tUber Wind, langfristig
insbesondere aber Gber Solarstrom bereitstellbar. Im Jahr 2020 dirfte der ginstige Wasser-
stoff aus regenerativem Strom (Wind) noch etwa um den Faktor zwei teurer sein. Gegeniber
COz-armen Wasserstoff aus Gas kann sich die Kostenliicke langerfristig schlieBen, CO,-
armer Wasserstoff aus Kohle bleibt gemaf den hier vorgestellten Kostenannahmen auch auf
langere Sicht kostengunstiger, da eine ungefdhre Kostengleichheit Stromkosten aus erneu-
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Kosten der Wasserstoffbereitstellung aus fossilen Quellen mit Riickhaltung von CO2

erbaren Quellen um 3 - 3,5 ct/kWh erfordern wirde. Werden fossile Anlagen allerdings
geringer als 8.000 h/a ausgenutzt, steigen die Wasserstoffgestehungskosten entsprechend.

Darauf hinzuweisen ist, dass der Kostenvergleich noch nicht vollstandig ist. Insbesondere
fehlt noch ein Vergleich der infrastrukturellen Zusatzkosten. Bei Anlagen auf fossiler Basis
handelt es sich um sehr groRe zentrale Anlagen, die eine voll ausgebaute Transport- und
Verteilungsstruktur fur Wasserstoff bendtigen. Anlagen auf der Basis erneuerbarer Energien
konnen hier Vorteile haben, jedoch kénnen auch nicht vernachlassigbare Zusatzaufwendun-
gen entstehen (z.B. Wind-Offshore). Auch die Option der Wasserstoffbereitstellung aus
Biomasse ist hier nicht betrachtet. Aber auch hierbei muss von sehr begrenzten Potenzialen
ausgegangen werden.

H2-Gestehungskosten, EUR/GJ (HHV)

25
20 —
15 —
; 4
10 ‘_/‘/‘/
-/.
-/-
5 -
H2 aus DR H2 aus KV H2 aus Wind, H2 aus Wasser
L EWI2005 DLR 2005 EWI2005 DLR 2005 4000 h/a 8000 h/a
—— —i— —— —i—
0 | | | |
2000 2010 2020 2030 2040 2050

CO2/H2-fos-2; 13.9.04

Abb. 12-9 Kostenvergleich der Wasserstoffbereitstellung aus COz-armen Anlagen auf der Basis von Erdgas und
Steinkohle (8.000 h/a) mit elektrolytisch erzeugtem Wasserstoff aus Wind bzw. aus Wasserkraft (heutige
Wasserstoffkosten sind fossile Anlagen ohne CO»-Rickhaltung).

Insgesamt stellt sich ein Vergleich COz-armer bzw. CO,-freier Optionen fir Wasserstoff
deutlich anders dar als fur den Fall der Strombereitstellung. Bei letzterer ist nach vorliegen-
den Daten kein Kostenvorteil fiir die fossile Option zu erkennen (Kapitel 12.1), wahrend sich
bei der Wasserstoffbereitstellung eine fir die fossile Option giinstigere Konstellation ergibt.
Zur vollstandigen Beurteilung dieser Sachlage muss allerdings auch bericksichtigt werden,
dass Strom ein eingefihrter Energietrager ist und hier relativ kurzfristige Entscheidungen
hinsichtlich des Ausbaus Klima schonender Technologien getroffen werden missen. Was-
serstoff als Energietrager wird dagegen in energiewirtschaftlich relevanter Menge nicht vor
2030, eher erst ab 2050 benétigt (UBA 2006) und kann somit auch erst dann zum Klima-
schutz beitragen. Das durfte flr einen substantiellen Klimaschutz, wie er bis 2050 erforder-
lich ist, zu spat sein. Damit reduziert sich auch der potenzielle 6konomische Vorteil CO,-
armen Wasserstoffs aus fossilen Quellen und seine Bedeutung fur den Klimaschutz deutlich.
In der Szenarienanalyse des Kapitels 7 wird auf diese Problematik eingegangen.
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13 Sonstige energiewirtschaftliche Kriterien

Neben der rein 6konomischen Betrachtung der Strom- bzw. Wasserstoffbereitstellungskos-
ten sind noch weitere energiewirtschaftliche Aspekte fur die Frage der Umsetzung von CCS
und der vergleichenden Einordnung relevant. Auf ausgewéhlte und im Kriterienraster (vgl.
Kapitel 9) aufgefuihrte Faktoren wird nachfolgend eingegangen.

13.1 Gesellschaftliche Akzeptanz

Die gesellschaftliche Akzeptanz gegeniiber REG-Technologien wurde in zahlreichen Umfra-
gen und Untersuchungen betrachtet. Es gibt zwar inzwischen mehrere hundert Birgerinitiati-
ven in Deutschland, die gegen die Nutzung der Windkraft eingestellt sind, auch bestehen
vereinzelte Vorbehalte gegenuber der Nutzung von Biomasse. Trotzdem steht eine grol3e
Mehrheit der deutschen Bevdlkerung der Nutzung regenerativer Energien positiv gegentiber.
Ahnliche Analysen liegen fuir CCS in Deutschland bisher nicht vor. Es kann zudem festgehal-
ten werden, dass das Wissen tber CCS in der Bevolkerung bisher héchstens in Ansatzen
vorhanden ist. Insofern trifft die Einfihrung von CCS nicht auf ein bereits vorgefertigtes und
verfestigtes Meinungsbild. Spatestens mit der Umsetzung heute geplanter Grof3projekte (z.
B. RWE Planung zur Errichtung eines IGCC-Kraftwerks bis zum Jahr 2014) wird man an die
Offentlichkeit herantreten und sie detailliert informieren missen. Entscheidend fiur eine
Beeinflussung der offentlichen Meinung fir oder gegen CCS kénnte dabei die generelle
Argumentationsstrategie und das Wording sein. In wie weit sich durch beispielsweise simple
Begriffswahl (hier seien die Begriffspaare ,CO,-frei“ versus ,CO,-arm* sowie ,CO.-
Speicherung” versus CO,-Endlagerung” angesprochen) die Akzeptanz steigern oder vermin-
dern liel3e, ist bisher nicht analysiert worden. Eine detaillierte Untersuchung, die wertvolle
Hinweise auf die gesellschaftliche Akzeptanz sowie die Bildung der 6ffentlichen Meinung zu
CCS in Deutschland geben kdnnte, ist gerade erst begonnen worden. Im Zeitverlauf kénnten
sich aber auch bei den regenerativen Energien neue Fragen stellen. Dies betrifft z.B. die
Akzeptanz von Hochspannungsleitungen zur Ubertragung von REG-Strom aus mehreren
tausend Kilometern Entfernung.

13.2 Ubertragbarkeit von Technologien auf Entwicklungslander

Zunehmend wird die Tauglichkeit von Technologielinien im Klimaregime auch am Kriterium
der Ubertragbarkeit auf Entwicklungslander gemessen. Zwar verbrauchen bisher noch die
Industrielander am meisten Energie — und stof3en damit auch am meisten CO, aus — jedoch
werden in den kommenden Dekaden die Entwicklungslander den gréf3ten Anteil am Energie-
verbrauch und damit an den CO,-Emissionen einnehmen (IEA 2004). Insofern sind Techno-
logien, die nur in reifen Energieinfrastrukturen von Industrielandern zur Anwendung kommen
kénnen, im Sinne einer globalen Emissionsminderungsstrategie zwangslaufig anderen
Technologien, die auch in Entwicklungslandern eingesetzt werden konnen, unterlegen. Der
Komplexitatsgrad von Technologielinien bemisst sich nicht nur an der Beherrschbarkeit der
Technologie selbst, sondern auch und gerade an der Integrationsfahigkeit ins vorhandene
Energiesystem. Kriterien dafir sind:

- Beherrschbarkeit der Technologie im Kraftwerk
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Technologiefihrerschaft und Exportchancen

- Regelbarkeit der Technologie im Systemverbund

Bezlglich der Beherrschbarkeit im Kraftwerk sind Aspekte wie Ausbildungsstand der Techni-
ker und Verfugbarkeit von Ersatzteilen relevant. Beides ist in zahlreichen Entwicklungslan-
dern per se nicht verfiigbar und stellt somit begrenzende Faktoren dar®.

Stellen technische oder wirtschaftliche Gegebenheiten begrenzende Faktoren dar, missen
Technologien mdglichst robust, d. h. wenig komplex gestaltet sein, um nicht selbst zu einem
begrenzenden Faktor innerhalb des Gesamtsystems zu werden. Der Einsatz von Post-
combustion-Technologien, also eine Ergdnzung zu konventionellen Kraftwerkstechnologien,
bedeutet eine Steigerung des Komplexitatsgrads. In Entwicklungslandern wéare zu prifen, ob
diese Erganzungen von anséssigen Technikern zuverlassig beherrscht werden kénnen und
ob die geringere Flexibilitat eines solchen Systems mit den vorhandenen Energieinfrastruktu-
ren in Einklang gebracht werden kann. Teilweise oder ganzlich neue Technologien wie IGCC
und Oxyfuel stellen ggf. noch hdhere Anforderungen an Ausbildung und Sachkenntnis wie
Post-combustion-Technologien.

Dem gegeniber stellt die Beherrschung von Windkraftanlagen im Offshore-Bereich beziig-
lich des nétigen Know-hows mdglicherweise geringere Anforderungen an die Ausbildung von
Fachpersonal, obwohl auch diese Turbinen High-Tech-Produkte sind und vor allem die
Wartung sehr aufwendig ist. Problematisch erscheint der Aspekt, ob Offshore-Windparks mit
den in Entwicklungslandern vorhandenen Netzinfrastrukturen kompatibel und dann auch
beherrschbar sind. Gerade fur die Kraftwerkseinsatz- und Netzplanung wurden sich hier
neue Herausforderungen stellen.

Solarthermische Kraftwerke sind mit herkdbmmlichen Turbinenkraftwerken zu vergleichen;
lediglich die Warme fir den Betrieb der Turbinen wird aus solarer Strahlung gewonnen.
Insofern stellen Solarthermische Kraftwerke keine grundlegend hdheren Anforderungen an
die Ausbildung von Fachpersonal als sie flir den normalen Betrieb von konventionellen
Kraftwerken gelten.

13.3 Technologiefuhrerschaft und Exportchancen

Deutsche Unternehmen gehéren in sdmtlichen REG-Technologien zu den fuhrenden Akteu-
ren im globalen Wettbewerb. Insofern erscheint deren globale Einflihrung ein fur die deut-
sche Exportwirtschaft sinnvoller Ansatz zu sein. Die Windenergiebranche beschéftigt in
Deutschland bereits tber 60.000 Personen direkt und noch einmal etwa dieselbe Anzahl in
Zulieferbetrieben. Schon heute sind die Exportanteile im Windkraftbereich hoch. Mit Errei-
chen der Marktsattigung hauptsachlich im Onshore-Bereich sind die Unternehmen mehr und
mehr darauf angewiesen, Exportmarkte zu erschlieen. Aus einer Verbindung von starker
heimischer Wirtschaft (mit weltweiter Technologiefihrerschaft), dem globalen Vorantreiben
des Klimaschutzes und Entwicklungszusammenarbeit im Energiebereich kdnnen wertvolle
Synergien geschaffen und genutzt werden.

Im Bereich von CCS gehoéren deutsche Unternehmen und Forschungsinstitute ebenfalls zu
wichtigen und weitgehend auch fiilhrenden Akteuren. Sie teilen sich die Technologiefiihrer-
schaft aber vor allem mit den USA, die zudem bedeutend mehr finanzielle Mittel fur F & E

% Gleichwohl muss betont werden, dass die Ausbildung im technischen Bereich in Entwicklungslandern in den

vergangenen Jahren zum Teil groRe Fortschritte gemacht hat.
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bereitstellen. Es besteht daher die Gefahr, dass woméglich die Férderung von CCS in Ent-
wicklungslandern letztendlich weniger deutschen, sondern US-amerikanischen Unternehmen
zugute kommen konnte. Allerdings sind deutsche Unternehmen in der konventionellen
Kraftwerkstechnik fuhrend und verfiigen tber gute Beziehungen zu potenziellen Einsatzlan-
dern. In diesem Zusammenhang sollten die traditionell bestehenden guten Beziehungen und
Kooperationen zwischen Deutschland und verschiedenen Weltregionen (nicht nur im Ener-
giebereich) nicht unterschéatzt werden, hier sind z. B. Kooperationen zwischen Australien
sowie einigen chinesischen Provinzen und dem Bundesland Nordrhein-Westfalen zu nen-
nen. Im gesamteuropaischen Kontext ist die EU-China-Initiative Clean Coal zu nennen.

13.4 Importabhangigkeit

Deutschland ist zu tber 70 Prozent von Energieimporten abhéangig: Die Importabhangigkeit
bei Erdol liegt bei etwa 97 Prozent, bei Erdgas bei ca. 80 Prozent, bei Kernbrennstoffen bei
100 Prozent, bei Steinkohle - nicht Vorkommen bedingt, sondern aufgrund der hohen heimi-
schen Forderkosten - bei tber 50 Prozent. Nur Braunkohle kann inléandisch in fir die Strom-
produktion ausreichenden Mengen gefordert werden. Aufgrund der abnehmenden Produkti-
on wird die Importabhangigkeit in den kommenden Jahren deutlich zunehmen. Diese Ten-
denz ist bei allen Industrielandern zu beobachten, und auch auf EU-Ebene nimmt die Im-
portabh&ngigkeit zu. In Bezug auf CCS kommt dem besondere Bedeutung zu, da sich der
Umwandlungswirkungsgrad mit der CO,-Abtrennung signifikant verschlechtert. Dabei ist die
Situation bei Erdgas grundsatzlich schwieriger einzustufen als bei Steinkohle.

Die Lieferantenstruktur bei Steinkohle ist gepragt von zwei Merkmalen:
» Die Zahl der Anbieter ist relativ grof3.
» Die Anbieterstaaten sind zumeist als politisch stabil zu bezeichnen.

Steinkohle ist aul3erdem in ausreichenden Mengen weltweit verfigbar, so dass davon aus-
gegangen werden kann, dass in den kommenden Dekaden keine strukturell bedingten
Lieferengpéasse auftreten werden. Eine Zunahme der Importabhéngigkeit kann aus den
genannten Grinden als ein primar marktwirtschaftliches Problem aufgefasst werden.

Die Anbieterstruktur, vor allem aber die Verteilung der wirtschaftlichen Ressourcen, ist
hingegen bei Erdgas weniger divers als bei Steinkohle. Die Hauptlieferanten fur Deutschland
sind Russland, Norwegen und die Niederlande (s. Abb. 13-1). Aufgrund der langfristig zu
planenden und kapitalintensiven Infrastrukturen herrschte in den vergangenen Jahrzehnten
eine Art ,natirliches Monopol“ verschiedener Anbieter sowie der zwischen Anbieter und
Verbraucher geschalteten Unternehmen (z. B. Gasverteilungsunternehmen) vor. Die Kapital-
intensitat der Gasleitung — sie macht im Vergleich zu den Produktionskosten einen grol3en
Anteil der Gesamtkosten aus — war es auch, die den Markteintritt weiter entfernt liegender
Anbieter bisher verhinderte. So bezieht Deutschland z. B. aus der Region des Persischen
Golfs derzeit kein Gas. Dies kann sich jedoch in den kommenden Jahren &ndern, und zwar
aus zwei Griinden:

» die Gaspreise sind stark gestiegen, wodurch auch der Bau und der Betrieb von Pipe-
lines Uber grofRe Entfernungen rentabel werden,
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» die Nutzung von verflussigtem Erdgas wird aufgrund hoher Abnehmerpreise konkur-
renzfahig, wodurch Gas auch mit Schiffen transportiert und flexibel zu den Markten
gebracht werden kann.

Norwegen
24%

Niederlande
19%

Dénemark und
Russland GroBbritannien
35% 6%

Heimische
Produktion
16%

Abb. 13-1. Erdgasimporteure Deutschlands

Quelle: Ruhrgas 2005

Aufgrund des eingeschrankten Exportmarkts ist eine steigende Importabhéngigkeit z. B. im
Fall von Erdgas nicht nur ein wirtschaftliches Problem, sondern auch ein politisches.

Im Gegensatz dazu kann die Nutzung heimischer REG-Potenziale einen Beitrag zur Sen-
kung der Importabhangigkeiten von fossilen Energietragern leisten, mithin zur Erhaltung
politischer Handlungsspielraume durch Minderung der Abh&ngigkeiten.

Beim gro3malstablichen Import von REG-Strom entstehen hingegen neue Abhé&ngigkeiten
aufgrund der leitungsgebundenen Struktur Gberregionaler Stromtransporte und der Bindung
solarthermischer Kraftwerke an hohen direkten solaren Strahlungsanteilen. Diese Leitungen
wirden im Fall der solarthermischen Stromerzeugung in Nordafrika durch mehrere Lander
fuhren und kdénnten durch geringe Eingriffe (z. B. Terrorismus) gestort werden.

13.5 Sicherheitspolitische Implikationen

Eng verbunden mit dem Einfluss von Importabhangigkeiten auf politische Gestaltungsspiel-
raume sind deren sicherheitspolitische Konsequenzen. Die internationale Dimension von
Sicherheitspolitik wird dementsprechend zunehmend wichtiger, je grof3er die Abhangigkeit
von politisch instabilen Staaten und die Anfalligkeit gegentuber Lieferunterbrechungen wird.
Letzteres ist vorrangig dann der Fall, wenn sich Versorgungswege ausweiten und weniger
geschitzt werden kdnnen. Das aktuell erschienene Griinbuch der EU-Kommission ,Security
of energy supply” thematisiert die sicherheitspolitische Bedeutung der Energieversorgung
und unterbreitet erste mogliche Schritte einer umfassenden européischen Antwort. Zu diesen
gehort die Entwicklung einer koharenten européaischen Energieaul3enpolitik, auch mittels der
Schaffung langfristiger Energiekooperationen mit Produzenten und Transitlandern, die Ent-
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wicklung eines politischen Konzepts zur Sicherung und Diversifizierung der Energieversor-
gung und anderen Ansatzen (EU 2006).

Es kann an dieser Stelle festgehalten werden, dass eine Steigerung des Erdgasimportbe-
darfs durch den Einstieg in die gromafRstabliche Nutzung von CCS zu einer Verschérfung
der sicherheitspolitischen Problemlagen fiihren wiirde.

Die Veradnderung von Abhé&ngigkeitsbeziehungen durch grol3mafstablichen REG-Strom-
Import wiirde neue sicherheitspolitische Herausforderungen schaffen, da Abhangigkeiten
von anderen Staaten entstehen wirden (z. B. von den Transitlandern).

13.6 Anfalligkeit und Komplexitat des Anlagenverbundes

Technische Systeme sind per se mit steigendem Komplexitatsgrad anfalliger gegen Stérun-
gen, da sich die Ausfallwahrscheinlichkeit eines Gesamtsystems aus den einzelnen Ausfall-
wahrscheinlichkeiten der Systemkomponenten errechnet. Fir jede neu hinzugefligte Kom-
ponente steigt also die Ausfallwahrscheinlichkeit des Gesamtsystems. Dies gilt im Fall von
CCS inshesondere bei der Rauchgaswasche, der Vergasung sowie der Luftzerlegung, da
hier an den konventionellen Kraftwerksprozess ein weiteres Kettenglied angeh&ngt wird.

Dieser Zusammenhang ist bisher ausschlaggebend dafiir gewesen, dass IGCC-Kraftwerke
den Sprung in die starkere Verbreitung nicht geschafft haben. Die Verfligbarkeit ist bisher
nicht fir kommerziellen Betrieb ausreichend. In Bezug auf die Oxyfuel-Verfahren liegen
diesbeziiglich noch keinerlei Erfahrungen vor. Generell 1asst sich jedoch festhalten, dass neu
eingefuhrte und komplexere Technologien im Vergleich zu bewahrten Technologien zu-
nachst eine geringere Verfligbarkeit aufweisen: Erfahrungswerte fir den Gesamtbetrieb
liegen kaum vor, neue Komponenten zeigen ihre Belastbarkeit oft erst unter Alltagsbedin-
gungen und unterliegen fortwahrenden Optimierungsanstrengungen.

Hinsichtlich der Verfiigbar- und damit auch Zuverlassigkeit der Anlagen ist aber nicht nur der
Kraftwerksprozess selber relevant. Der Abtransport von CO, aus dem Kraftwerk und damit
die Transportinfrastruktur fihrt zu einer weiteren Steigerung des Komplexitatsgrades. Fiele z.
B. eine Pipeline aus, misste entweder eine entsprechende Zwischenlagerkapazitat vor-
gehalten oder aber CO,-Emissionszertifikate hinzugekauft werden. Erfahrungen aus anderen
netzgebundenen Infrastrukturen (z. B. Erdgasleitung) zeigen allerdings, dass das diesbeziig-
liche Risiko als eher vergleichsweise gering einzuschéatzen ist.

Die mit einem CCS-Pfad zu erwartende weitere Verstarkung zentralisierter Strukturen auf-
grund grol3erer Kapazitaten (aus wirtschaftlichen Griinden) steigert — in absoluten Grof3en —
zusatzlich die Ausfallwahrscheinlichkeit und erhéht den Aufwand fur die Reservehaltung. Der
Grund dafir ist, dass die Ausfallwahrscheinlichkeit von wenigen gro3en Systemen immer
groRer ist als die von vielen kleinen (s. dazu Abb. 13-2). Dies wirde dann u. a. zu erhohten
Reservehaltungskosten (z.B. in Form von Reservekraftwerken oder vertraglicher Absiche-
rung von Importstrom) fihren.
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Nutzungskonflikte

Reservehaltung in einem 100 GW-Kraftwerkspark
Verlasslichkeit: 90% /Ausfallrisikotoleranz: 3%
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Abb. 13-2 Vorzuhaltende Reserveleistung als Funktion identisch groRRer Einzelblécke P; in einem virtuellen
Kraftwerkspark mit 100 GW Leistung.

Die in den vergangenen Jahren in die Diskussion eingegangene Terrorismusargumentation
(vor allem im Zusammenhang mit Kernkraftwerken) ist fir den Fall von CO,-Pipelines wohl
wenig akut. Aufgrund der erforderlichen GroRRkraftwerksstruktur ist aber mit CCS zwangslau-
fig eine hohere Anfalligkeit bzw. geringere Flexibilitaét verbunden als dies bei dezentralen
Systemen der Fall ist.

13.7 Nutzungskonflikte

Bei vielen Entscheidungen spielen die so genannten Opportunitdtskosten eine wichtige
Rolle, also die Beantwortung der Frage, was aufgegeben werden muss, um eine bestimmte
Sache zu bekommen. Diese Opportunitatskosten spiegeln sich in den Nutzungskonflikten
wider. Zentral sind hier die Fragen, wie mit bestimmten Ressourcen — Speicherplatz, Anbau-
flache u. a. — umgegangen wird und wie sie auf unterschiedliche Nutzungsarten aufgeteilt
werden. Zwei Dimensionen kommen hier zum Tragen: Erstens die horizontale Dimension,
die aktuelle Nutzungskonflikte und damit rdumliche Konkurrenzen betrachtet. Zweitens die
vertikale Dimension, die auf zukinftige Einschrdnkungen durch aktuelle Entscheidungen
abhebt. Vor allem letztere Dimension ist schwer abzuschétzen, weil die Zukunft prinzipiell
schwer vorhersehbar ist. Der heutige Mensch kann sich kein Bild davon machen, was zu-
kunftige Generationen fir erstrebens- oder erhaltenswert halten werden.

Beispielsweise wiirde durch Speicherung von CO; in Salzkavernen die zukinftige Nutzung
dieser Kavernen — als Salzlager oder Speicherorte fir andere Produkte — nach menschlichen
ZeitmalRstaben fir immer ausgeschlossen. Ahnliches gilt moglicherweise fir zukinftige
geothermische Nutzungsformen zur Strom- und Warmegewinnung bzw. zur Wé&rme- und
Kaltespeicherung, welche mit der Nutzung von Aquiferen als CO,-Lagerstatte kollidieren

198 RECCS-Projekt



Kapitel 13 Sonstige energiewirtschaftliche Kriterien

kénnten. Auf Nutzungskonflikte wurde bei der Diskussion der einzelnen Speicheroptionen
selber bereits eingegangen (vgl. Kap. 7)
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14 Systemanalytische Bewertung von CCS im Rahmen von Szena-
rien

Wahrend in den vorhergehenden Kapiteln die technologischen Grundlagen von CCS disku-
tiert und 6kologische und 6konomische Vergleichsbetrachtungen zu Energieoptionen aus
dem Bereich erneuerbare Energien durchgefihrt wurden, wird nachfolgend eine Analyse der
energiewirtschaftlichen und klimapolitischen Bedeutung von CCS im Gesamtzusammenhang
durchgefiihrt. Hierzu werden zunéchst die generellen EinflussgroRen auf die Umsetzung von
CCS noch einmal zusammen gestellt und dann an Hand von Szenariorechnungen dargelegt,
welche unterschiedlichen Zukunftsperspektiven fir CCS denkbar und sinnvoll sind. Die
Uberlegungen werden fur das Energiesystem der Bundesrepublik Deutschland angestellt.

14.1 Umfeld fir die energiewirtschaftliche Relevanz von CCS

Die Rolle von CCS in der energiewirtschaftlichen Umsetzung wird von vielen Faktoren beein-
flusst. Das Kapitel stellt diese zunachst in der Ubersicht dar und geht dabei auch in einer
zunachst eher grundsatzlichen Art auf die Kompatibilitdét von CCS mit anderen Klimaschutz-
elementen ein.

14.1.1 Generelle Einflussgrofien fir CCS

Die zukinftige Rolle von CCS wird neben technischen, 6kologischen und 6konomischen
Gesichtspunkten, den verfiigbaren Alternativen sowie der gesellschaftlichen Akzeptanz vor
allem auch von der potenziellen Nachfrage nach Kraftwerkskapazitat im Zeitverlauf be-
stimmt. Aus energiewirtschaftlicher Sicht ist der Kraftwerksersatzbedarf in Abh&angigkeit der
technologischen Verfugbarkeit von CCS die entscheidende Einflussgréf3e. Er bestimmt die
Grenzen der generellen Einsetzbarkeit von CCS.

Erste grobe quantitative Einschatzungen Uber die theoretischen nachfrageseitigen Grenzen
von CCS finden sich in nachfolgender Abb. 14-1. Ausgangspunkt der Uberlegungen ist dabei
ein Szenario, in dem unter sonst gleichen Bedingungen wie im Referenzszenario (vergleiche
Energiereport IV in (Prognos/EWI 2005)) alle neuen fossilen Kraftwerke ab dem Jahr 2020
mit CO,-Abtrennung und Speicherung ausgefiihrt werden.

Nach dieser Vorgehensweise ermittelt sich fir den Referenzfall ein jahrlicher Speicherbedarf
von 73,1 Mio. t CO,. Als wesentliche Einflussfaktoren fiir diese theoretische Obergrenze
stellt sich (nach unten) die Verfligbarkeit der Technologie dar. Eine um finf Jahre nach
hinten verschobene Einsatzfahigkeit der CCS Kraftwerktechnik reduziert — schlief3t man eine
Nachrustung von Kraftwerken zunéchst aus - den Speicherbedarf auf 47,8 Mio. t CO,, da bis
zum Jahr 2025 bereits ein ganz erheblicher Teil des Kraftwerksparks im Referenzfall substi-
tuiert werden muss. Abweichungen nach oben ergeben sich vor allen durch eine Verande-
rung des Kraftwerksmixes (Erhéhung des Kohleanteils gegeniiber Referenzbedingungen),
aber auch durch eine Veranderung der Annahmen fiir die Laufzeiten der Kernkraftwerke, die
den Ersatzbedarf im Kraftwerkspark auf einen spateren Zeitraum verschieben. Eine ver-
gleichbare Wirkung hat auch die Verlangerung der Laufzeit der fossilen Kraftwerke selber
(wie hier angenommen von 40 auf 50 Jahre), weil sie den Ersatzbedarf ebenfalls strecken
wurde.
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EinflussgroBen auf das theoretische
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Abb. 14-1 Wesentliche Einflussfaktoren fir eine zukiinftige CO»-Abtrennung und Speicherung (Zeitpunktanalyse
fur 2050)

Setzt man die resultierenden jahrlichen Speichermengen, die zwischen knapp 50 Mio. t CO,
und 200 Mio. t CO, schwanken, in Beziehung zu den in Deutschland verfligbaren Speicher-
potenzialen (vgl. Kapitel 7) und unterscheidet diesbezlglich zwischen einer unteren und
einer oberen Grenze (der Potenziale)®, so zeigt sich, dass zumindest fiir eine Nutzung von
CCS fur den Ubergang (Ubergangsstrategie) speicherseitig keine Begrenzungen zu erwarten
zu sein scheinen. Dies gilt unter der Voraussetzung, dass sich die ausgewiesenen Speicher-
potenziale auch real als nutzbar, d.h. hinreichend langzeitstabil, 6kologisch vertraglich und
kostenmafig zu vertretbaren Bedingungen ausschépfbar erweisen. Zudem unterstellt dies,
dass kraftwerksseitig (im Rahmen einer zu schaffenden CO.-Infrastruktur) geeignete Spei-
cherstatten auch gefunden werden kénnen, die fir die gesamte Betriebszeit des Kraftwerks
eine Einspeicherung ermdglichen.

Abb. 14-2 zeigt in diesem Zusammenhang den Anteil des jahrlichen Speicherbedarfs an den
verfigbaren Potenzialen, und Abb. 14-3 zeigt die damit korrespondieren Rechengrol3e
.Statische Reichweite” der Speicherpotenziale. Danach wird — legt man die untere Potenzial-
schranke als Maf3stab - durch die jahrliche Speichermenge im Jahr 2050 im besten Fall 0,3
% und im schlechtesten Fall 1,4 % ausgeschopft. Noch deutlicher wird dies im Hinblick auf
die statischen Reichweiten, die aus vorgenannten Uberlegungen resultieren.

B Fir die Berechnungen wurde hier eine untere Grenze der nationalen Speicherpotenziale von 14.5 GT CO»

unterstellt (Ausschopfung von leer geférderten Gas- und Olfeldern sowie anteilig salinaren Aquiferen, fiir die
obere Grenze wurden bei einem Gesamtpotenzial von 47,3 Gt CO; auch tief liegende Kohlefloze (ECBM:
(Enhanced Coal Bed Methan Recovery) mit betrachtet.
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Abb. 14-3 Resultierende statische Reichweite der Speicherverfiigbarkeit fir unterschiedliche Speichererforder-
nisse

% Definition ,untere Grenze*: Aquifere & Gasfelder (14,6 Gt)

Definition ,obere Grenze“: Aquifere & Gasfelder & Tiefe Kohlefléze (47,3 Gt)
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Umgerechnet auf die statische Reichweite ergibt sich eine mdgliche Speicherdauer von 305
respektive 72 Jahren. Wie die Darstellungen zeigen, wird die mdgliche Umsetzung von CCS
im Kraftwerkspark ganz maf3geblich von dem heute schon massiven Ersatzbedarf aufgrund
der zunehmend alternden Kraftwerke bestimmt. Vor diesem Hintergrund kommt auch der
Frage der Nachrustung von CCS in bestehenden Kraftwerken eine hohe Bedeutung zu, der
im nachfolgenden Kapitel nachgegangen werden soll.

14.1.2 EinflussgrdfRe: Nachristung von Kraftwerken

Zur Nachristung einer CO,-Abtrennung an bestehenden Kohlekraftwerken kommen zwei
Mdglichkeiten in Betracht. Das ist zum einen die ,post combustion“-CO,-Abtrennung aus
dem Rauchgas, z.B. mittels MEA-Wasche und zum anderen die Umstellung des Verbren-
nungsprozesses auf reinen Sauerstoff (Oxyfuel-Verfahren). Beides bringt erhebliche Veran-
derungen der Infrastruktur im Kraftwerk mit sich. Bei der MEA-Wasche handelt es sich dabei
vorrangig um einen erheblichen zusétzlichen Platzbedarf fir die Abgaswascher und die
Kolonne fir die Regeneration der Waschflissigkeit sowie entsprechende Speicherméglich-
keiten. Dartber hinaus ist zu klaren, wie hoch der Betriebsaufwand fiir eine ggf. prozessbe-
dingt notwendige weitere Abreinigung des Rauchgases ist. Kommen beispielsweise Amin-
Waschen fir die CO,-Abtrennung zum Einsatz, so missen die zuldssigen SO,- und NOy-
Konzentrationen Uber die gesetzlichen Emissionsgrenzwerte hinaus weiter abgesenkt wer-
den. Auch wirkt der Sauerstoffiiberschuss aus der Verbrennung stérend. Uber die Entwick-
lung stabilerer Losungsmittel konnten die zuldssigen Konzentrationen gegentber der Ver-
wendung des ublichen MEA (Monoethanolamin) erhéht werden.

Im Falle einer Nachristung zum ,Oxyfuel“-Kraftwerk ist eine Luftzerlegungsanlage fir den
bendtigten Sauerstoff notwendig. Zudem erfordert eine derartige Umristung gréRere Um-
bauarbeiten am Feuerraum, wie z.B. die Mdglichkeit zur Rezirkulation von CO, aus dem
Abgas, welche zur Temperaturkontrolle der Verbrennung bendtigt wird.

Fir die Nachristung sind die Kraftwerke wahrend der Umbauphase nur eingeschrankt oder
gar nicht betriebsfahig, was mit entsprechenden finanziellen Ausféllen verbunden ist. Auf-
grund der hohen Wirkungsgradabschlage ist eine Nachristung nur bei denjenigen Kraftwer-
ken Uberhaupt sinnvoll, die von einem hohen Wirkungsgradniveau ausgehen. Eine Nachris-
tung kommt aus heutiger Sicht — auch vor dem Hintergrund der fir die Amortisation der
Zusatzmalnahmen notwendigen noch verbleibenden Restlaufzeit — damit wohl nur fir
solche Kraftwerke in Betrachtung, die im Rahmen des jetzt anstehenden Kraftwerksersatz-
bedarfs errichtet werden (vgl. Fischedick 2006). Dies sind fur den Steinkohlebereich bei-
spielsweise Kraftwerke nach dem Referenzkraftwerksprinzip mit einem Wirkungsgradniveau
von 46 % und perspektivisch auf Kraftwerke der 700°C Technologie mit einer Umwand-
lungseffizienz von dann moglicherweise tber 50 %.

Zu berucksichtigen sind bei einer Nachriistung auch die mogliche EinflussmafRnahme auf die
Betriebsmdglichkeiten der Anlagen. Im Fall einer nachgeschalteten CO,-Abtrennung (,post
combustion®) ist am konventionellen Kohlekraftwerk wohl keine nachteilige Beeinflussung der
Lastdynamik und Regelbarkeit zu erwarten, da die MEA-W&sche vergleichbare Anforderun-
gen stellt, wie die in der Regel bereits vorhandenen Wascher zur Rauchgasentschwefelung.

Bei einer ,Pre-Combustion“-Abtrennung in einem IGCC-Prozess ist die CO,-Abtrennung ein
wesentlicher Prozessschritt zwischen Vergasung und Gasturbine, welche eine enge rege-
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lungstechnische Kopplung der Prozessschritte bedingt. Weil die Prozessschritte nicht unab-
hangig von einander betrieben werden kénnen, sind bei diesem Konzept systemrelevante
Auswirkungen der CO,-Abtrennung zu erwarten, was auch eine Nachristbarkeit zwar nicht
prinzipiell ausschlief3t, so doch zumindest einschrankt. Im Vergleich zu ,Pre-“ und ,Post-
Combustion“-Konzepten zur CO,-Abtrennung wird beim ,,Oxyfuel*-Kraftwerk die Lastdynamik
und Regelbarkeit durch die CO,-Abtrennung nicht oder nur geringfuigig beeinflusst. Da bei
der Sauerstoffverbrennung das Abgas hauptsachlich aus CO, und H,O besteht, wird nicht
das CO; aus dem Gas separiert, sondern der Wasserdampf durch Kondensation abgetrennt.
Der Verbrennung- und Dampfprozess ist davon weitgehend entkoppelt.

Die Frage der Nachrustung von Kraftwerken einerseits und die Méglichkeiten vorbereitend
Malnahmen treffen zu kénnen (so genanntes ,capture ready“ Konzept) andererseits wird
zunehmend zur Forschungsfrage. Diesbezugliche Arbeiten laufen z.B. im Rahmen des
niederlandischen CATO-Programm. Untersuchungen Uber eine ,capture ready” Konzeption
werden derzeit aber auch fir ein 350 bis 450 MW Kohlekraftwerk der Canadian Clean Power
Coalition und Sask Power angestellt. In Deutschland hat RWE Power angekindigt, neben
der Errichtung einer IGCC-Anlage mit CO,-Abtrennung bis zum Jahr 2014 auch an Nach-
ristkonzepten arbeiten zu wollen. In den Niederlanden ist in der Diskussion, den Nachweis
Uber ,capture ready” sogar verpflichtend fiir den Neubau von Kraftwerken zu machen.

Energiewirtschaftlich und klimapolitisch kénnte der Nachriistung dann eine hohe Bedeutung
zukommen, wenn die derzeitigen Kraftwerksplanungen vollstdndig umgesetzt werden. Nach
einer langeren Phase des Investitionsstaus scheint dieser jetzt mit der Verdoffentlichung der
Regeln des Nationalen Allokationsplans Il aufgebrochen zu werden. Der ,Nationale Allokati-
onsplan 2008 - 2012“ (im Folgenden kurz NAP 1) ist in der Tat bewusst darauf angelegt,
diesen Innovationsstau aufzulésen. Auch wenn sein Titel lediglich eine Zuteilung von Emis-
sionsrechten fur die ,Kyoto-Periode* 2008 — 2012 nahe legt: Im Kraftwerkssektor werden
privilegierte Emissionsrechte weit Uber den Zeitpunkt nach Ablauf der Kyoto-Periode ausge-
geben und zwar fir neue Kraftwerke. Die Weichen sind damit fir ein Kraftwerksersatzpro-
gramm im zweistelligen Milliardenbereich gestellt.

In diesem Investitionsvolumen stecken viele Chancen. Es ist wirtschafts- und beschéfti-
gungspolitisch aussichtsreich, es macht industriepolitisch Sinn und hilft der deutschen Wirt-
schaft mit Blick auf die Exportmarkte. Es ist aber auch eine groRe Chance 6kologischer
Modernisierung. Geht man von der bisher bekannt gewordenen Planung von bis zu 32
Kraftwerken mit einer installierten Leistung von rd. 18 GW aus und unterstellt in erster Nahe-
rung, dass diese Anlagen lediglich Altkraftwerke gleichen Brennstoffs mit deutlich schlechte-
rer Brennstoffausnutzung ersetzen, ergibt sich ein theoretischer CO,-Einspareffekt von
beachtlichen 24 %.

Auf der anderen Seite stellen die nun angekindigten Kraftwerksneubauten strukturelle
Festlegungen dar, die weit in die Zukunft reichen und deshalb auf Konflikte mit zukinftigen
Entwicklungen hin zu prifen sind. Dies gilt insbesondere fir den langfristigen Umgang mit
der klimapolitischen Herausforderung. Die Summe aller Bauvorhaben kdnnte sich damit als
unvertraglich erweisen. Dass die Neukraftwerke gegentber dem Bestand, den sie ablosen,
erheblich effizienter sind, verhindert das genannte Problem nicht: Selbst ,viel besser’ kann in
Zeiten des Klimawandels ,nicht gut genug” sein. Oder anders ausgedrickt: Neben der ,Klas-
se der Anlagen® ist fir den Klimaschutz auch die schiere ,Masse der Anlagen® von Bedeu-
tung.
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Nachfolgende Abbildung macht das Ausmald der durch NAP Il, zum Teil aber auch schon
durch NAP | beglnstigten strukturellen Festlegungen fir die Zukunft deutlich. Gezeigt ist
dies in der Einheit ,zu erwartende CO,-Emissionen pro Jahr“. Die Balken geben einen Uber-
blick Gber den Zeitraum der emissionsrechtlichen Beglnstigung bzw. die erwartbare Nut-
zungsdauer in H6he von 40 Jahren. In der Grafik ist beriicksichtigt worden, dass bereits in
NAP | Privilegierungen fir drei Typen von Kraftwerken vergeben wurden:

(1) Fur die Erneuerung der Kraftwerke in Ostdeutschland, die sog. ,Early Action“-Anlagen,
Laufzeit 12 Jahre — da es Uberwiegend um Kohlekraftwerke ging, fihrt dies zu einem ho-
hen CO,-Emissionsvolumen.

(2) Fur Anlagen, uber deren Errichtung mit Beginn der Erdrterung der Regeln des Emissi-
onshandels bereits entschieden worden war, fir diese wurde eine ,Vertrauensschutzre-
gel“ in 8 8 ZuG 2007 eingefligt, mit gleicher Privilegienzeit — diese Kraftwerke gingen kurz
vor dem Laufzeitbeginn des ersten NAP, d.h. vor 2005, in Betrieb.

(3) Darlber hinaus wurden Emissionsrechte fur Neuanlagen gebunden und mit einer
langjéhrigen Privilegierung versehen. Wie viele dieser Anlagen bis Ende 2007 in Betrieb
gehen, ist noch unklar.

Mit NAP Il wird sowohl die generelle Linie des Umgangs mit Anlagen, die Bestandsanlagen
ersetzen, als auch das Verfahren beztglich Neuanlagen aus NAP | tibernommen. Ein erheb-
licher Anreiz zu Zubau-, Ersatz- und Modernisierungsmaflinahmen resultiert aus der (zeitlich
eingeschrankten) Privilegierung, in dem die Anlagen uber 10 respektive 14 Jahre von dem
fur Bestandsanlagen Ublichen Minderungsfaktor freigestellt sind.

Wir die Abb. 14-4 zeigt, ergeben sich aus den Privilegierungen aus dem NAP strukturelle
Festlegungen fur die CO,-Emissionen in der Hohe von rund 150 Mio. t, davon 65 bis 70 Mio.
t/a durch die nun bestehenden Kraftwerksplanungen. Folgt man der hoheren Abschatzung
vom Oko-Institut tiber die ,early action®, wiirde sogar ein CO»-AusstoRR rund 190 Mio. t fur
einen langen Zeitraum festgelegt.

Vergleicht man dies mit spezifischen Vorgaben fur die Entwicklung der CO,-Emissionen, ist
der potenzielle Konflikt offensichtlich. Er zeigt sich um das Jahr 2020 herum, wenn man die
mit den heute zu treffenden Investitionsentscheidungen verbundenen, auf Dauer zu erwar-
tenden CO,-Emissionen den klimapolitischen Grenzen gegeniber stellt, wie sie in Minde-
rungspfaden fur den Bereich der Stromerzeugung in verschiedenen Szenarien ermittelt
werden (vgl. z.B. die Szenarien innerhalb des ,Okologisch optimierter Ausbau“ (BMU 2004),
die von Seiten des BMU als anzustrebender Zukunftspfad in die Uberlegungen zum Nationa-
len Energiegipfel eingebracht worden sind).
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Abb. 14-4 Resultierende Emissionen von bestehenden und geplanten Kraftwerken im vergleich zu verschiedenen
Emissionspfaden (eigene Berechnungen)

Danach kommen Klimaschutzanforderungen und heute geplante Kraftwerke ab der dritten
Dekade dieses Jahrhunderts in Konflikt. Anders ausgedriickt: Wirden alle Kraftwerke wie
geplant gebaut, wirde damit schon heute festgelegt, dass eine restriktive (aber notwendige)
Klimaschutzvorgabe nicht proportional auf den Kraftwerkssektor zu tibertragen sein wird, der
Kraftwerkssektor gegeniiber anderen Sektoren damit besser gestellt wirde, sollen die Ge-
samtziele eingehalten werden. Es ist fraglich, ob dies auf Dauer politisch so durchgehalten
werden kann.

Wie dargestellt beruht der Konflikt in erster Linie auf der Masse der Anlagen. Ihre Anzahl
konnte aber durch gezielte, volkswirtschaftlich zudem zumeist hoch attraktive Stromeinspar-
mafRnahmen und eine weitere Diversifizierung des Angebots erneuerbarer Energie deutlich
verringert werden (vgl. Abschnitt 14.3). Entspannung konnte aber grundsatzlich auch da-
durch geschaffen werden, dass fir neu gebaute Kraftwerke heute schon die Mdglichkeit der
Nachrustung von Einrichtungen zur CO,-Abtrennung und -Speicherung vorgesehen wird.
Entsprechende Anreizregelungen im NAP (langzeitstabile und 6kologisch vertragliche Spei-
cherung vorausgesetzt) sind bisher nicht enthalten, wéren aber durchaus denkbar. Von der
zeitlichen Perspektive her wirde zumindest die Verfigbarkeit der CCS-Technologie im
Kraftwerksmafistab, so wie sie heute abgeschéatzt wird, und der sich aus der Abbildung
ergebende Handlungsbedarf zusammen passen.
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14.1.3 Kompatibilitdt von CCS mit anderen Klimaschutzelementen

Aus energiewirtschaftlicher Sicht interessiert auch, auf welche Anwendungsbereiche sich die
CCS-Technologie heute und perspektivisch bezieht und wie diese im Kontext zu anderen
Klimaschutzstrategien zu sehen ist, in wie weit sie mit diesen kompatibel ist oder aber es zu
Konkurrenzbeziehungen kommt.

Anwendungsbereich von CCS

Die COj-Abtrennung und Speicherung knupft aufgrund der mit ihr verbundenen hohen
Kosten und infrastrukturellen Aufwendungen zwangslaufig primar an einer zentralistischen
Grol3kraftwerksstruktur an. Es bleibt zu diskutieren, in wie weit die CO,-Abtrennung und
Speicherung nur auf diese zentrale Einrichtungen beschrankt bleibt oder ob und wie per-
spektivisch auch die Vielzahl kleinerer Emittenten (z.B. Brennstoffzellen zur stationare Haus-
energieversorgung, Kraftfahrzeuge®) hierfiir direkt oder indirekt (z.B. vorgeschaltete Verga-
sung, CO,-Abtrennung aus der Luft) erschlossen werden kénnen.

Die Einbeziehung in dezentrale Strukturen ist zumindest indirekt tUber die Verknlipfung mit
dem Einstieg in eine Wasserstoffenergiewirtschaft moglich. Der Wasserstoff wirde dabei
zentral hergestellt, tiber neue oder bestehende® Rohrleitungssysteme verteilt und kénnte
dann dezentral beispielsweise zur Strom- und/oder Warmebereitstellung oder in mobilen
Energieverbrauchern Anwendung finden. Auf der einen Seite wirde hierdurch die Prozess-
kette ausgeweitet und damit zusatzliche Energieverluste impliziert, auf der anderen Seite
ermoglichen gerade (reine) Wasserstoffanwendungen hohe Umsetzungswirkungsgrade.
Inwieweit der Einstieg in die Wasserstoffwirtschaft und in welchen Applikationen und Zeit-
raumen sinnvoll ist und zu einer vernunftigen Energiebilanz fihrt, bleibt demnach zu prifen.

Kompatibilitdt oder Nutzungskonkurrenz

Eine weitere Frage im Rahmen der energiewirtschaftlichen Analyse ist die der Kompatibilitat
von CCS mit anderen Klimaschutzoptionen. Im Anhang (vgl. Tab. 14-6) ist eine tabellarische
Ubersicht (Matrix) dargestellt, in der der Versuch gemacht wird, die Kompatibilitatspriifung
von CCS mit denjenigen Klimaschutzstrategien durchzufihren, die innerhalb des Szenarios
NaturschutzPlus (BMU 2004) eine mal3gebliche Rolle spielen. In dieser Matrix wird dabei
zugleich auf mogliche negative Wechselwirkungen hingewiesen sowie positive Uberschnei-
dungen bzw. Uberschneidungsmaglichkeiten aufgezeigt. Die Matrix stellt damit eine ent-
scheidende Ausgangsbasis fur die im in Kapitel 7.3 dargelegte Szenariodefinition dar und
behandelt bereits ansatzweise die Frage, ob CCS eher als Konkurrenz oder Briicke zum
Ausbau erneuerbarer Energien zu sehen ist.

Der Tabelle folgend ergeben sich dabei die grof3ten auch zeitlichen Konkurrenzbeziehungen
beziuglich des zentralen Ausbaus der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien (Wind
Offshore, REG-Import), Kompatibilitatsprobleme stellen sich vor allem mit Blick auf die
dezentrale KWK ein, Synergiemdglichkeiten und Kombinationslésungen scheinen beztglich

% Die Abtrennung im Fahrzeug selber ist schon vor dem Hintergrund des mehr als drei mal so hohen Gewich-

tes des Verbrennungsriickstandes CO; im Vergleich zum Kohlenstoff im Mineraldl problematisch und wirkt
sich zwangslaufig deutlich auf die Energiebilanz aus.

% Z.B. Einspeisung in das Erdgasnetz.
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der Wasserstofferzeugung maglich. Bei der Geothermie sind durchaus noch offene Fragen
zu klaren, hier scheinen sowohl Konkurrenzbeziehungen maglich als auch Synergieeffekte
ausschopfbar, handelt es sich jedes Mal um die energetischen Nutzung der Untergrundstruk-
turen. Aufgrund der wohl eng limitierten Anzahl von potenziell zu erschlieRenden CO,-
Speicherstandorten mussten diese aber in Summe begrenzt zu halten sein. Weitere Nut-
zungskonkurrenzen kénnten sich ergeben, sollten Druckluftspeicher an Bedeutung gewin-
nen, etwa zum Ausgleich der fluktuieren Einspeisung der Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energien. Evident sind die Nutzungskonkurrenzen mit der Erdgasspeicherung, die heute
bereits teilweise auch in tief liegenden Aquiferen stattfindet.

14.2 CCS in ausgewahlten nationalen Klimaschutzszenarien

Umfangreiche Untersuchungen Uber die zuklnftige Energieversorgung unter den Randbe-
dingungen einer grol3technischen CO,-Abscheidung und Speicherung sind auf nationaler
Ebene insbesondere vom Forschungszentrum Julich durchgefihrt worden (FZ Julich 2006).
Dabei wird unterschieden zwischen einer Referenzentwicklung und CO,-Reduktionspfaden,
fur die entweder konkrete Minderungsziele vorgegeben werden (40 % Minderung bis 2030
gegenuber dem Jahr 1990) oder aber fest Zertifikatspreise gesetzt werden. Fir beide zuletzt
genannte Varianten wird zudem zwischen solchen mit und ohne Einbeziehung von Techno-
logien zur CO,-Abtrennung und Speicherung unterschieden. Friihestens mdéglicher Inbe-
triebnahmezeitpunkt von CCS Anlagen ist das Jahr 2020. Modelltechnisch wird auf der
Grundlage des getroffenen Annahmensets die kostenoptimale Minderungsstrategie be-
stimmt.

Erwartungsgemal fihrt die Vorgabe eines Emissionsziels zu deutlichen Auswirkungen auf
die Entwicklung des Kraftwerksmixes (vgl. Abb. 14-5) Insbesondere der Anteil der erneuer-
baren Energien aber auch derjenige von Erdgas nimmt gegentiber Referenzbedingungen zu.
Die Stromnachfrage insgesamt liegt leicht unterhalb des Referenzwertes. Vergleicht man die
Klimaschutzszenarien untereinander, fallt auf, dass gegentber dem Subszenario ohne CCS
im Subszenario mit CCS der Zubau der Windenergie einerseits und von Heizkraftwerken
andererseits geringer ausfallt. Zudem werden unter Einschluss der Option CCS im geringe-
ren Umfang Stromeinsparmaf3nahmen umgesetzt.
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Abb. 14-5 Entwicklung der Nettostromerzeugung im 40 % CO2-Minderungsszenario mit und ohne CCS des FZ
Jilich (FZ Julich 2006)

Vom Modell werden die Zubaumdéglichkeiten fir CCS-Kraftwerke vollstédndig ausgeschopft,
wobei zu groReren Anteilen solche auf Erdgasbasis zugebaut werden. Nach eigenen Anga-
ben reagiert das Modell diesbeziiglich aber sehr sensitiv auf die eingestellte Relation zwi-
schen Erdgas- und Kohlepreisen. Trotz der erst spaten Einfuhrungsphase wird im Subszena-
rio mit CCS im Jahr 2030 bereits ein Anteil von CCS-Kraftwerken von ca. 32 % erreicht.
Wirde man auf die Modell gesetzten Zubaurestriktionen verzichten, resultierte ein Beitrag
von sogar 43 % bezogen auf die Stromerzeugung des Jahres 2030.

Unter diesen Voraussetzungen tragt der Umwandlungssektor im noch starkeren Mal3e als
ohne die Berlcksichtigung von CCS zur Erreichung der Klimaschutzziele bei. Mit 85 % (70 %
ohne CCS) wird der weit tiberwiegende Anteil der Emissionsminderung im Umwandlungsbe-
reich erbracht, der heute fir etwas mehr als 40 % der CO,-Emissionen verantwortlich ist. Im
Vergleich zu anderen Arbeiten (vgl. z.B. ,Okologisch optimierter Ausbau erneuerbarer Ener-
gien* (BMU 2004)) scheint damit — auch wenn die Verringerung der Stromnachfrage gegen-
Uber Referenzbedingungen sich im Umwandlungssektor emissionsseitig niederschlagt — die
nachfrageseitige Minderung der CO,-Emissionen deutlich unterschatzt worden zu sein.
Mafgeblich hierfiir sind einerseits die relativ optimistischen Kostenannahmen fur die CCS
Kraftwerke und die niedrigen Steigerungsraten fur die zuklnftigen Preise fossiler Energien
(die teilweise noch unter den Annahmen aus EWI/Prognos 2005 liegen). Andererseits wirkt
sich aber in noch starkeren Mal3e aus, dass die Realisationsmdglichkeiten von Energieein-
sparungen vom FZ Jilich grundséatzlich pessimistischer eingeschatzt und hierflr deutlich
hohere Kosten angesetzt werden. Ahnliches gilt im Gibrigen auch fur den Ausbau erneuerba-
rer Energien. Eine Modellrechnung mit Kostenannahmen, die den hier benutzten entspre-
chend, wéare daher eine sinnvolle Fortfihrung der Analysen.
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Abb. 14-6 Sektorale Aufteilung der COz-Reduktion im 40 % CO2-Minderungsszenario mit und ohne CCS des FZ
Jilich (FZ Julich 2006)

Unter diesen Voraussetzungen tragt der Einsatz von CCS-Kraftwerken im Vergleich zwi-
schen beiden Subszenarien netto ungefahr 30 Mio. t CO, zur Erreichung des Minderungs-
ziels, d.h. rund 15 %, bei. Damit — so die Ergebnisse der Modellrechungen — soll tber den
gesamten Betrachtungszeitraum bis zum Jahr 2030 eine Kosteneinsparung von kumuliert
etwa 20 Mrd. € verbunden sein. Die spezifischen Differenzkosten (gegentiber der Referenz-
entwicklung) fur die Erreichung des Klimaschutzziel kdnnten dadurch etwa halbiert werden.

In den parallel durchgefiihrten Rechnungen vom FZ Jilich zeigt sich, dass auch die Vorgabe
einer CO,-Zertifikatspreisentwicklung eine signifikante Auswirkung auf die Einbeziehung von
CCS-Kraftwerken hat. Bei einem Zertifikatspreis von 40 €/t CO, im Jahr 2030 erhdht sich der
CO,-Minderungsbeitrag gegeniiber dem Subszenario ohne CCS um rund 50 Mio. t auf dann
insgesamt 150 Mio. t CO,/a gegeniiber der Referenzentwicklung deutlich.

Zu ahnlichen Ergebnissen hinsichtlich der Steuerungswirkung von Zertifikatspreisen kommt
auch eine Dissertation am DIW Berlin. Hier wurde untersucht, welchen Einfluss umwelt- und
klimaschonende Innovationen — insbesondere Gas- und Dampfkraftwerke auf Erdgasbasis
(NGCC) oder mit integrierter Kohlevergasung (IGCC), Windenergie (on- und offshore) sowie
die Abspaltung und Einlagerung von Kohlendioxid (CO,-Ruckhaltung) — auf ein kunftiges
Stromsystem in Deutschland haben kdnnen. Mit Hilfe des energie6konomischen Simulati-
onsmodells SGM Germany werden dort die 6kologischen und wirtschaftlichen Auswirkungen
verschiedener Technologie- und Politikannahmen analysiert. Es zeigt sich, dass weiterentwi-
ckelte Windkraftanlagen und Kohleverstromung mit CO,-Rlckhaltung von 2015 an ab einem
CO,-Preis von ungeféhr 30 Euro pro Tonne zum Einsatz kommen kdnnten. Mit steigendem
Zertifikatspreis erhoht sich dieser Anteil, so dass bis Mitte des Jahrhunderts bei einem mdg-
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lichen Zertifikatspreis von etwa 50 €/t CO, schon ungefahr 50 % der deutschen Stromerzeu-
gung auf diesen Technologien beruhen kdénnten.

14.3 Strategische Bedeutung von CCS auf der Basis von Szenarioanalysen

Wie im vorher gehenden Kapitel bereits abgeleitet wurde, sind die Ergebnisse von Modell-
rechnungen im hohen Mafl3e von den getroffenen Annahmen abhéangig, insbesondere gilt das
fur die 6konomischen Grunddaten der zur Verfiigung stehenden Alternativen und die Ent-
wicklung der Energietragerpreise. Nachfolgende Uberlegungen setzen darauf auf und stellen
im Rahmen eigener Szenariobetrachtungen jenseits von Optimierungsmodellen die Frage
nach der strategischen Bedeutung von CCS fur die Erreichung von engagierten Klima-
schutzzielen.

14.3.1 Storylines fur politikrelevante CCS-Szenarien

Vor dem Hintergrund der zuvor dargelegten Wechselwirkungsmatrix und Voriiberlegungen,
wie sie im Rahmen der Szenariostudien fiur BMU und Umweltbundesamt (UBA 2005, BMU
2004, UBA 2002) fiir den Umgang mit engagierten Klimaschutzzielen®” vorliegen, werden im
Rahmen dieses Projektes drei sich voneinander unterscheidende Szenarien abgeleitet
(Bezeichnung in Klammern = Szenariobezeichnung im Abschnitt 14.3.2):

* CCS als Hauptelement einer Klimaschutzstrategie, also ,maximaler* Einsatz von
CCS-Technologien im Rahmen einer sonst (Energieverbrauch, Ausbau von erneuer-
baren Energien) aus Referenzentwicklungen abgeleiteten Entwicklung (Kurzbezeich-
nung = CCSMAX)

* Vermeidung von CCS durch relativ gro3e Effizienzerfolge und den engagierten
Ausbau von Technologien zur Nutzung von erneuerbaren Energien, wie er z.B. in den
Szenarien ,NaturschutzPlus* nach [BMU 2004 und BMU 2005] beschrieben wurde
(Kurzbezeichnung = NATP)

* CCS als Brucke zu Erneuerbaren Energien durch zwar gegeniber einer Referenz-
entwicklung verstarkter Effizienzsteigerung und gesteigertem Ausbau erneuerbarer
Energien, der aber nicht ausreicht, das Klimaschutzziel allein zu erreichen (Kurzbe-
zeichnung = BRIDGE)

Dabei werden keine vollstdndig neuen Szenarien entwickelt, sondern als Ausgangsszenarien
das modifizierte und an die aktuellen Rahmenbedingungen angepasstes Szenario Natur-
schutzPlus (vgl. BMU 2004, UBA 2006)* und die Referenzprognose des Energiereports IV
von Prognos/EWI verwendet. Fur alle Anséatze wird von einem im Jahr 2050 zu erreichenden

3 Minderung der CO,-Emissionen bis zum Jahr 2050 um 80 % gegeniiber dem Bezugsjahr 1990.

Die Untersuchung fur das Umweltbundesamt (UBA 2006: ,Entwicklung einer Gesamtstrategie zur Einfihrung
alternativer Kraftstoffe*, Marz 2006) baut auf den fur das BMU entwickelten Klimaschutzszenarien (BMU
2004: Okologisch optimierter Ausbau erneuerbarer Energien) auf und stimmt diese auf die sich mittlerweile
veranderte Ausgangsbedingungen (z.B. Bevolkerungsentwicklung) in Ubereinstimmung mit dem Energiere-
port IV von Prognos/EWI ab.
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Klimaschutzziel ausgegangen, bzw. gepriift, ob dieses erreichbar ist. Dieses Ziel wird durch
das Szenario NATP vorgegeben und betragt 242 Mio. t CO, im Jahr 2050. Daruber hinaus
sind die Szenarien durch spezifische Storylines bestimmt, die nachfolgend dargestellt wer-
den. Die Szenarien sind in ihren Kernergebnissen im nachfolgenden Kapitel beschrieben.

Szenario ,, CCS als Hauptklimaschutzstrategie (CCSMAX)*

Wird CCS als Hauptstrategieelement fir den Klimaschutz gewahlt, kann dies auf zwei Ebe-
nen zum Tragen kommen:

» Zentrale Stromerzeugung (im wesentlichen Kondensationsstromerzeugung): Trei-
bende Krafte sind hier, dass an bestehenden Strukturen festgehalten werden kann
(inklusive Betreiberstrukturen), Kohle als der reservenreichste fossile Energietrager
Verwendung finden kdnnte und dies industriepolitisch ein Modell auch fur andere
Lander mit gréReren Kohlevorkommen sein kdnnte.

» Zentrale Wasserstoffbereitstellung (Basis Kohlevergasung): Mit einer emissionsar-
men Stromerzeugung allein kann der notwendige Reduktionsbedarf an CO; nicht er-
bracht werden. Im Verkehrssektor konnen dartiber hinaus biogene Kraftstoffe - neben
der Effizienzsteigerung - nur einen begrenzten Klimaschutzbeitrag leisten. Treiben-
den Krafte einer Erweiterung der CCS-Option wéaren hier also eine Diversifizierung
des Kraftstoffangebots aus Grinden der Versorgungssicherheit.

Aufgrund der strukturellen Vorgaben (starke Fokussierung auf GroRRkraftwerkstechnologien)
bietet es sich an, das Szenario ausgehend vom vorliegenden Energiereport IV (d.h. einer
sbusiness as usual® - Betrachtung) mit der Zielsetzung zu entwickeln, dass vergleichbare
Klimaschutzvorgaben (80 % Ziel) eingehalten werden.

Beim Ausbau der CCS-Struktur wirkt einerseits die vorhandene Altersstruktur des Kraft-
werkspark restriktiv, andererseits ist zu bericksichtigen, dass ein Wasserstoffsystem nicht
beliebig schnell aufgebaut werden kann. Denkbare Schritte in der zeitlichen Abfolge waren
hier der Einstieg tUber die zentrale Versorgung von Grol3verbrauchern (z.B. Flughafen), der
Aufbau von Inselsystemen, die Teileinspeisung ins Erdgasnetz, der sukzessive Aufbau von
ersten Mischgasstrukturen unter Einschluss der notwendigen Anpassung der Anwendungs-
technologien an das Mischgas und schlieRlich der zeitlich und regional schrittweise Uber-
gang auf Wasserstoffsysteme.

Szenario ,, CCS als Briicke zum Ausbau erneuerbarer Energien (CCS-Mittel)"

CCS versteht sich in diesem Szenario als erganzende Technologie zu einer Klimaschutzstra-
tegie, die primar auf den weiteren Ausbau erneuerbarer Energien und die Steigerung der
Energieeffizienz setzt.

Im Unterschied zu Uberlegungen, die CCS eine reine Back-Stop-Funktion beimessen (die
Technologie kommt erst dann zum Einsatz, wenn andere MalRnahmen nicht die hinreichende
Wirkung zeigen), wird hier von vornherein ein Zukunftspfad entwickelt, der das Strategieele-
ment CCS einbezieht. Analysiert werden soll hier insbesondere die Frage, in wie weit Uber
CCS der notwendige Ausbau der Erneuerbaren Energien, die Umsetzung von Energieeffi-
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zienzmalRnahmen (inkl. dem Ausbau der dezentralen KWK) gestreckt werden kann bzw. sich
CCS auch als langerfristige (dem Ausbau erneuerbarer Energien kompatible) Erganzungs-
und Ubergangsoption fiir die im Szenario NATP stark ausgebauten Optionen erweisen kann.

14.3.2 Definition und Eckdaten der Szenarien

Die fir alle Szenarien erforderlichen demografischen und 6konomischen Ausgangsgréf3en
sind [EWI/Prognos 2005] entnommen. Sie wurden lediglich hinsichtlich der Entwicklung der
Verkehrsleistung modifiziert. Dazu wurden Uberlegungen aus [UBA 2006] verwendet (Tab.
14-1). Allerdings wurde die hier benutzte Referenzentwicklung ausgehend vom Jahr 2005
bestimmt. Damit ergeben sich fur die nahe Zukunft (Stutzjahr 2010) einige Abweichungen zu
den energetischen Eckdaten im Energiereport IV.

Tab. 14-1 Demografische und Okonomische Eckdaten der Szenarien.

Eckdaten 1996 1998 2000 2002| 2005 2010 2020 2030 | 2040 2050
Bevolkerung (Mio) 81,94 82,11 82,21 8241| 82,41 82,41 81,39 79,42| 77,30 7512
Erwerbstatige (Mio) 37,27 37,62 38,75 38,67| 38,76 38,92 38,95 37,50| 37,00 35,80
Haushalte (Mio) 37,30 37,60 38,15 38,76| 39,15 39,67 40,02 39,72| 39,20 38,50
Wohnungen (Mio) 36,10 36,80 37,06 37,27| 37,60 38,20 39,80 40,85| 39,50 38,50
Wohnflache (Mio m?) 3.080 3.200 3.281 3.347| 3.450 3.615 4.010 4.406| 4560 4.510
Beheizte Nutzflache (Miom?| 1.310 1.385 1.458 1.465| 1.485 1514 1.539 1.500| 1.480 1.432
BIP (Mrd.EUR, 2000) 1.870 1934 2.030 2.050| 2.110 2.306 2.691 3.050| 3.355 3.600
Anzahl PKW (Mio) 41,00 41,70 42,84 4452| 4483 46,96 50,60 51,90| 52,38 52,09
Personenverkehr (Mrd Pkm) 1169 1186| 1220 1285 1433 1511| 1560 1536
Giterverkehr (Mrd. tkm) 490 496, 535 607 748 843| 918 980
Spezifische Werte

Pers./Haushalt 220 218 2,15 213, 2,11 2,08 2,03 2,00 197 195
Wohnfl/Kopf (m?) 376 390 399 406| 419 439 493 555| 590 60,0
Wohnfl/Wohn. (m?) 853 870 885 898 91,8 94,6 100,7 107,9| 1154 117,1
PKW/Haushalt 1,10 1,11 1,22 1,154 115 118 126 1,31 134 135
Nutzfl./Beschaft. (m? 351 368 376 379 383 389 395 40,0/ 40,0 40,0

BIP/Kopf (EUR, 2000)
Pers. verkehr/Kopf (Pkm)

22.822 23.554 24.692 24.875
14.219 14.391

25.603 27.982 33.062 38.403
14.804 15.593 17.606 19.025

43.402 47.923
20.181 20.447

Giiterverkehr/Kopf. (tkm) 5.960 6.018 6.492 7.366 9.190 10.614[11.876 13.046
Index (2000 = 100)

Bewvslkerung 99,7 99,9 1000 1002| 100,2 100,2 990 966 940 914
Beschaftigte 96,2 97,1 1000 998| 100,0 1004 1005 968 955 924
Haushalte 97,8 986 1000 101,6| 102,66 104,0 1049 104,1| 102,8 1009
Wohnungen 974 993 1000 1006| 1015 103,1 1074 110,2| 1066 1039
Wohnflache 939 975 1000 102,0| 1052 110,2 1222 1343 1390 1375
Beheizte Nutzfliche 89,8 950 1000 1005| 101,9 103,8 1056 1029| 1015 982
Bruttoinlandsprodukt (BIP) 92,1 953 1000 101,0| 1039 113,6 1326 150,2| 1653 177,3
Anzahl PKW 957 97,3 1000 1039| 104,6 109,6 1181 1211 1223 121,6
Personenverkehr 00 00 1000 1015| 1044 1099 122,6 129,3| 1334 1314
Giiterverkehr 00 00 1000 101,2| 1092 1239 1527 172,0| 187,3 200,
BIP-Wachstum %/a 168 242 049 096 178 154 125 095 0,70

Bis 2030: nach EWI/Prognos 2005; eigene Fortschreibung bis 2050

Verkehrsleistung und Anzahl

PKW nach UBA 2006.

Beide Szenarien dienen als Grundlage fir die Erstellung weiterer Szenarien bzw. Szenario-
varianten. In beiden Szenarien wird auch der vereinbarte Ausstieg aus der Kernenergie
zeitgerecht vollzogen.
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Die in [BMU 2004] entwickelten Szenarien NaturschutzPlus | und Il, die als Basis fur das hier
verwendete Szenario NATP dienen, basierten hinsichtlich der gesamtwirtschaftlichen und
energiewirtschaftlichen Daten im Wesentlichen auf dem Jahr 2000. Zwischenzeitlich sind
betrachtliche Veranderungen sowohl im energiewirtschaftlichen Umfeld als auch beim Aus-
bau der EE eingetreten. Bereits die ,Energiewirtschaftliche Referenzprognose 2030 im
Energiereport IV [EWI/Prognos 2005] kommt in Hinblick auf wahrscheinliche Trendentwick-
lungen zu deutlich anderen Ergebnissen als die von der Enquete-Kommission im Jahr 2002
vorgestellte Referenzentwicklung. Aber auch in dieser relativ aktuellen Studie — die im we-
sentlichen auf Daten des Jahres 2002 aufbaut — sind die jingsten Energiepreisanstiege und
der rasche Anstieg des Beitrags der EE im Strom- und Kraftstoffbereich in den letzten Jahren
nicht bertcksichtigt. Auch die im Kraftwerksbereich in absehbarer Zeit anstehenden Kraft-
werkserrichtungen sind entsprechend den bekannten Planungen der Energieversorger
berucksichtigt.

Das Szenario NATP beschreibt eine Entwicklung, die den energiepolitisch eingeleiteten
Ausbau erneuerbarer Energien verstetigt und ihn zunehmend mit wachsenden Beitrdgen
einer effizienteren Umwandlung (KWK) und Nutzung (EFF) von Energie verknipft. Es be-
schreibt die kurz- bis mittelfristigen Wirkungen der gegenwartigen Energiepolitik der Bundes-
regierung und setzt diese glinstigen Rahmenbedingungen fort. Es wird an den Klimaschutz-
zielen der Bundesregierung und an den vereinbarten Ausbauzielen der EE festgehalten. Die
dazu erforderlichen Instrumente bleiben in dem jetzigen Ausmald wirksam (z.B. EEG, KWK-
Gesetz; Steuerbefreiung bzw. Beimischungspflicht fir Biokraftstoffe) bzw. werden noch
verstarkt (EE-Forderinstrument im Warmemarkt). In friheren und laufenden Untersuchungen
[BMU 2004; BMU 2006b] hat sich gezeigt, dass die bisher angestoRene Wachstumsdynamik
der EE in absehbarer Zeit noch mindestens in dem jetzigen Umfang beibehalten werden
muss, wenn die Energiepolitik in diesem Bereich zum abschlieenden Erfolg, d.h. zu einer
Konkurrenzfahigkeit der EE im Energiemarkt ohne weitere Férderinstrumente, fihren soll.

Das Szenario NATP fihrt in konsequenter Fortsetzung des Ausbaus der EE bis 2050 und
unter der Annahme einer erfolgreichen Mobilisierung vom Effizienzpotenzialen bei der Ener-
gienutzung und -wandlung zu einer deutlichen Reduktion fossiler Energien und damit zu
einer betrachtlichen Reduktion von CO,-Emissionen. Es folgt im wesentlichen dem in Abb.
14-4 gezeigten unteren Reduktionspfad. Im Jahr 2050 werden noch rund 240 Mio. t CO,/a
emittiert, was einer Reduktion des Bezugswerts von 1990 um 76 % entspricht. Der Einsatz
von CCS-Technologien wird aus Klimaschutzgriinden nicht erforderlich. Dieses Szenario ist
der Idealtyp einer engagierten Klimaschutzpolitik auf der Basis der Strategieelemente ,Effi-
zienz* und ,EE-Ausbau“ und dient so auch als ,MefRlatte” fir die anderen Szenarien hinsicht-
lich der zu vermeidenden CO,-Emissionen mittels CCS.

Das urspringliche Szenario NaturschutzPlus wurde vor diesem Hintergrund aktualisiert. Als
Basis fiir alle energetischen Ausgangsdaten dient das Jahr 2005*°. Sowohl die Effizienzpo-
tenziale im Strom-, Wéarme- und Verkehrssektor als auch das Teilsegment ,Kraft-Wéarme-
Kopplung® wurden unter Verwendung der aktuellen Datenbasis neu bewertet. Die wichtigsten
Anpassungen in diesen Bereichen beziehen sich einerseits auf den kurzfristig zu erwarten-
den Stromverbrauch, andererseits auf die derzeit tatsachlich in KWK erzeugte Strom- und

% Hierbei sind zum jetzigen Zeitpunkt einige Daten der Gesamtenergieversorgung 2005 noch vorlaufig.
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warmemenge und ihre kurzfristigen Ausbauperspektiven. Die Bruttostromerzeugung ist,
ausgehend von 612 TWh/a in 2005 (in 2000 noch 571 TWh/a), deutlich héher anzunehmen
als noch in [BMU 2004]. Der aus fossilen Energietragern bereitgestellte KWK-Strom stagniert
seit rund 10 Jahren bei rund 50 — 53 TWh/a. In jungerer Zeit ist aber, vor dem Hintergrund
steigender Strompreise und dem Handel mit CO,-Zertifkaten, wieder ein leichter Anstieg
festzustellen. Fur 2005 wird von einem Wert von 53 TWh/a ausgegangen. Hinzu kommen
derzeit bereits rund 10 TWh/a KWK-Strom aus Biomasse einschlief3lich Biogas aufgrund der
gunstigen Rahmenbedingungen des EEG.

Das Szenario CCSMAX fuhrt in Fortfihrung der derzeitigen Energiepolitik (auf der Basis der
Energiewirtschaftlichen Referenzprognose nach Prognos/EWI 2005) zwar zu gewissen
trendmafiigen Fortschritten bei der weiteren Verbreitung von Effizienz- und EE-
Technologien, allerdings reicht das Ausmald bei weitem nicht aus, die angestrebten Klima-
schutzziele zu erreichen. Es bildet damit eine mittelfristig unzuléangliche Klimaschutzpolitik
ab, die ab etwa 2020 auch den Einsatz von CCS-Technologien erforderlichen machen wiir-
de, wenn dann versucht wird, das Klimaschutzziel 2050 doch noch rechtzeitig zu erreichen.
Mit ihm l&sst sich der maximale Beitrag von CCS von der Nachfrageseite her abbilden, der
fur die deutsche Energieversorgung bis 2050 benétigt wird. Ein Zurlckfallen hinter dem in
der Referenzentwicklung angenommenen Ausbau von Effizienz und EE-Technologien wird
nicht angenommen.

Im Sinne einer gegeniiber der Referenzentwicklung leicht forcierten Klimaschutzpolitik wird
das Szenario BRIDGE definiert, das einerseits Effizienz- und EE-Strategien im Vergleich zur
Referenzentwicklung stérkt, aber von vornherein damit rechnet, dass diese beiden Strate-
gieelemente nicht ausreichen werden, um das Klimaschutzziel zu erreichen. Die Hinzunah-
me von CCS-Technologien ab etwa 2020 ist also hier Teil einer Gesamtstrategie zur Errei-
chung der Klimaschutzziele.

Die sich aus diesen Annahmen ergebenden Eckdaten fiir die Gesamtenergieversorgung und
im Speziellen fur die Stromerzeugung fasst Tab. 14-2 zusammen. Sie erlauben einen ersten
Uberblick. Die strukturellen Unterschiede in der Primarenergieversorgung der Szenarien und
des Anteils der Energiequellen macht Abb. 14-7 deutlich.

Der Priméarenergieverbrauch zeigt bereits in der benutzten Referenzentwicklung und damit
auch in CCSMAX eine leicht abnehmende Tendenz, da durch die stetige trendmaRige Fort-
schreibung der Verbesserung der Energieproduktivitdt das angenommene Wachstum an
Energiedienstleistungen (ausgedriickt durch das BIP-Wachstum) Uberkompensiert werden
kann. Langerfristig wirkt sich zusatzlich der Bevoélkerungsriickgang in Deutschland aus. Den
grofRen Spielraum bei der Ausschopfung der technisch-strukturellen Effizienzpotenziale nutzt
aber nur das Szenario NATP aus. Dabei sind nur die zum jeweiligen Zeitpunkt wirtschaftli-
chen Potenziale berucksichtigt.
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Tab. 14-2 Primér-, Endenergieverbrauch und Bruttostromerzeugung der drei Szenarien nach Energiequellen

Gesamte Energieversorgung (PJ/a Stromerzeugung
Zeitpunkt/|Primar- davon End- Strom EE EE Bruttoerzeugung (TWh/ Installierte Leistung (GW
Szenarien |energie fossil energie END  (PEV) (END) |Gesamt EE Kern- Fossil Gesamt EE Kern- Fossil

(PEV) (END) energie energie
2005 14.23811.833 9.118 1.836 658 571 613 62 163 387 131,2 26,9 21,3 83,
2020
CCSMAX || 12.98011.556 8.800 1.886 1.097 892 591 112 30 449 1394 40,9 4,3 94,2
BRIDGE 12.56510.861 8.531 1.796 1.377 1.072 575 127 30 418 144,3 51,3 4,3 88
NATP 12.07110.174 8.291 1.710 1.570 1.23p 551 159 30 362 147,7 61,1 4,3 82,
2030
CCSMAX || 12.37511.068 8.403 1.853 1.300 1.084 581 145 0 436 142,5 49,1 0,0 934
BRIDGE 11.699 9.957 7.977 1.746 1.742 1.392 559 168 (¢} 391 147,5 61,2 0,0 86,
NATP 10.534 8.237 7.689 1.638 2.297 1.886 529 265 0 264 158,4 87,1 0,0 71,
2050
CCSMAX | 12.48310.837 7.309 1.782 1.646 1.392 569 197 0 372 146,2 63,8 0,0 824
BRIDGE 10.419 8.010 6.523 1.598 2.409 2.00R 542 245 0 297 148,3 74,2 0,0 74,1
NATP 8.122 4.696 6.025 1.512 3.426 2.88]L 534 384 0 150 158,3 111,5 0,0 46,2ﬁ
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Abb. 14-7 Primarenergieentwicklung in drei Szenarien mit Darstellung der Anteile der Primarenergiearten nuklear
(NUK), erneuerbar (EE) und fossil.

In den Szenarien mit Einsatz von CCS wird die Abnahme des Primarenergieverbrauch nach
2020 gebremst durch den zunehmenden Primérenergieeinsatz fir die CO,-arme Strom- und
Wasserstoffbereitstellung (siehe unten). Beim Szenario CCSMAX steigt dadurch der Primar-
energieeinsatz nach 2040 sogar wieder. Im Szenario CCSMAX ist daher der fossile Energie-
einsatz im Jahr 2050 mit 10.837 PJ/ a nur um 9 % niedriger als heute mit 11.830 PJ/a. Im
Szenario BRIDGE sinkt der fossile Primarenergieeinsatz bereits um 33 % und im Szenario
NATP betrachtlich um 60 %. Da bis 2050 das BIP um 75 % gegeniiber 2005 wachst, redu-
ziert sich in diesem Szenario die Primarenergieintensitat bis 2050 auf 34 % des heutigen
Wertes. Damit sind die technisch-strukturellen Grenzen, die nach ausfuhrlichen Untersu-
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chungen der Enquete-Kommission [Enquete 2002] bei einem mittleren Wert von ca. 25 %
liegen (,Faktor Vier®) jedoch noch nicht erreicht. Insbesondere der Verkehrssektor und der
Stromeinsatz besitzen dann noch weitere Reduktionspotenziale.

In allen Szenarien steigt der Beitrag der erneuerbaren Energien. Gemessen an der Wachs-
tumsgeschwindigkeit der letzten 5 - 7 Jahre ist aber im Szenario CCSMAX der weitere
Zuwachs stark gedampft. So steigt ihr Beitrag im Szenario CCSMAX innerhalb der nachsten
45 Jahre nur leicht auf das 2,5-fache des heutigen Wertes an. Das entspricht einer Politik,
die bestehende Forderinstrumente in absehbarer Zeit auslaufen Iasst bzw. in einigen Berei-
chen (z.B. Warmeversorgung) erst gar nicht etabliert. Im anderen Grenzfall NATP wird die
gegenwartige Wachstumsgeschwindigkeit der EE dagegen aufrechterhalten. Weiterhin hangt
vom Verlauf des Primérenergieverbrauchs ab, wie rasch die relativen Anteile der EE wach-
sen. Ihr Beitrag liegt im Szenario NATP im Jahr 2050 mit 3.426 PJ/a absolut um den Faktor 2
Uber demjenigen des Szenarios CCSMAX, erreicht aber mit 42 % mehr als den dreifachen
Anteil.

14.3.3 Die mégliche Entwicklung von CCS-Technologien im Stromsektor

Die Intensitdt des Strukturwandels in der Stromerzeugung wird in wesentlichen Ausmal}
durch den notwendigen Ersatzbedarf fossiler Kraftwerke vorgegeben. Der Ausstieg aus der
Nutzung der Kernenergie, der weitere Verlauf des Wachstums der EE und die Entwicklung
des Stromverbrauchs beeinflussen diesen Wandel zusatzlich. Von den bis zum Jahr 2000
errichteten Kraftwerken sind bis 2020 insgesamt 60 GW zu ersetzen (Abb. 14-8) und zwar
ca. 35 GW fossile Kraftwerke (davon ca. 8 GW KWK-Anlagen), 8 GW Anlagen zur Nutzung
von EE und 18 GW Kernkraftwerke, wenn fir Grol3kraftwerke von einer Nutzungsdauer von
40 Jahren ausgegangen wird. Bis 2030 sind es insgesamt bereits 90 GW, also 75 % der
Kraftwerkskapazitat des Jahres 2000.
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Abb. 14-8 Verlauf der Kraftwerksleistung der bis zum Jahr 2000 in Deutschland errichteten ,Altkraftwerke*
differenziert nach (gro3en) Kondensationskraftwerken, Heizkraftwerken einschlieRlich dezentraler KWK-
Anlagen (< 10 MW) und EE-Anlagen bis zum Jahr 2030.

In Wechselwirkung mit dem Ausbau der EE-Anlagen (und der energiepolitisch ebenfalls
angestrebten Ausweitung der Kraft-Warme-Kopplung, vor allem im dezentralen Bereich) ist
damit auch der potenzielle ,Markt* fur die Errichtung von CCS-Kraftwerken vorgezeichnet.
Wahrend jedoch EE-Anlagen und KWK-Anlagen bereits von dem Strukturwandel bis 2020,
der gut die Halfte der bestehenden Kraftwerkskapazitat betrifft, profitieren kdnnen, werden
CCS-Anlagen erst ab diesen Zeitpunkt (so die Annahme in den vorliegenden Szenarien) in
diesen Markt eingreifen kénnen. Eine gewisse VergrofRerung des potenziellen Marktvolu-
mens fur CCS-Anlagen kann eintreten, wenn bei fossilen Kraftwerken, die zwischen 2005
und 2020 neu installiert werden, eine Nachristung mit CCS-Technik moglich ist.

Auch beim Stromverbrauch tritt bereits in der Referenzentwicklung eine kleine Verringerung
ein® (sieche Tab. 14-2). In 2050 liegt die Endenergienachfrage nach Strom im Szenario
CCSMAX allerdings nur um 3 % unter dem Wert von 2005 (und ist damit ebenso hoch wie
der Verbrauch im Jahr 2000). Die partielle Ausschopfung von Einsparpotenzialen bei der
Stromnutzung im Szenario NATP steigert diesen Wert auf 18 %. In allen Szenarien beginnt
ab 2030 auch die Bereitstellung von Wasserstoff aus erneuerbaren Energien. In 2050 wer-
den in CCSMAX dafur zusatzlich 22 TWh/a EE-Strom benétigt (in BRIDGE: 31 TWh/a; in
NATP: 47 TWh/a).

Im Stromsektor ist die Wechselwirkung mit den EE besonders grof3, da diese hier schon
heute einen Anteil von lUber 10 % haben und das derzeitige Wachstum dort am dynamischs-
ten verlauft. Im Szenario CCSMAX dominiert aber auch in 2050 noch die fossile Strombereit-
stellung mit einem Anteil von 65 %. Im Szenario BRIDGE sind beide Energiequellen nahezu
gleich stark beteiligt (fossil 56 %), wahrend im Szenario NATP die EE mit 72 % eindeutig
Uiberwiegen. Die installierte Leistung aller erneuerbarer Energien, die derzeit bei 27 GW liegt,
steigt entsprechend der Ausbauannahmen auf 64 GW (CCSMAX) bis 112 GW (NATP). lhre
Ausnutzung ist, bis auf die Biomasse und die thermische Speicherung bei solarthermischen
und geothermischen Kraftwerken, vom Energieangebot abhangig. Die bereitzustellende
Leistung an fossiler Kraftwerkskapazitat erreicht im Szenario CCSMAX nach einem Anstieg
bis 2020 mit rund 83 GW in etwa wieder das heutige Niveau, sie sinkt in BRIDGE bis 2050
relativ gering auf 74 GW und deutlich in NATP auf 47 GW. Hierin ist auch die tendenziell
wachsende fossile KWK-Kapazitat eingeschlossen (derzeit 18 GW, im Jahr 2050 in
CCSMAX 31 GW, in BRIDGE und NATP 36 GW).

Im Stromsektor wird die installierbare CCS-Kapazitat unter folgenden Annahmen bestimmt:

» der kommerzielle Einsatz beginnt im Jahr 2020, fir alle Grol3kraftwerke wird von ei-
ner Nutzungsdauer von 40 Jahren ausgegangen

» ab diesem Zeitpunkt werden 90 % der neu zu errichtenden Kondensationskraftwerke
und 50 % der grofRen Heizkraftwerke mit CCS-Technik ausgertstet,

40 Allerdings baut die Referenzentwicklung auf Ausgangsdaten des Jahres 2000 auf. Damals betrug die Brutto-
stromerzeugung noch 571 TWh/a (ohne Pumpspeicher), der relativ hohe Anstieg bis 2005 ist also nicht be-
rucksichtigt.
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e zwischen 2005 und 2010 errichtete Neukraftwerke werden zwischen 2045 und 2050
ebenfalls durch CCS-Neuanlagen ersetzt,

» zwischen 2011 und 2020 errichtete Neukraftwerke (grof3e Kondensationskraftwerke,
groRe Heizkraftwerke) werden nach 2030 mit CCS-Technik nachgeristet und zwar
mit denselben Anteilen wie Neuanlagen,

» die Kenndaten der Kraftwerke ohne und mit CCS sind Kapitel ## entnommen; es
werden nur die direkten CO,-Emissionen betrachtet; in allen Szenarien haben fossil
betriebene Kraftwerke ohne CCS dieselben Kenndaten,

* EE- und KWK-Anlagen werden in dem oben beschriebenen Umfang ausgebaut.

Der sich jeweils einstellende Leistungsverlauf der verschiedenen Kraftwerksarten in den
Szenarien ist in Abb. 14-9 bis Abb. 14-11 fir alle Szenarien dargestellt (siehe auch Tab.

14-2).

Das jeweilige obere Segment kennzeichnet die installierten CCS-Kraftwerke, getrennt nach
Neuanlagen und nachgertsteten Anlagen. Bis 2020 sind in den Szenarien bereits 42 GW
(CCSMAX), 36 GW (BRIDGE) und 30 GW (NATP) an neuen fossilen GroRRkraftwerken zu
installieren, die zunachst nicht mit CCS-Technologien ausgeristet werden kénnen. Es
verbleiben aufgrund der durch die in den Szenarien gesetzten Randbedingungen bis 2050
noch folgende maximal installierbare Leistungen in CCS-Kraftwerke:

» Szenario CCSMAX: 47 GW (davon 7 GW Steinkohle, 14 GW Braunkohle, 27 GE Erd-
gas; die Kraftwerksstruktur wurde bis 2030 vom Energiereport IV [EWI/Prognos 2005]

Uibernommen)

e Szenario BRIDGE: 36 GW (14 GW Steinkohle, 8 GW Braunkohle, 14 GW Erdgas)
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Abb. 14-9 Entwicklung der installierten Leistung im Szenario CCSMAX, getrennt nach Altkraftwerken, neuen EE-
Anlagen, neuen fossilen Kraftwerken chne CCS und mit CCS.
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Abb. 14-10 Entwicklung der installierten Leistung im Szenario BRIDGE, getrennt nach Altkraftwerken, neuen EE-
Anlagen, neuen fossilen Kraftwerken chne CCS und mit CCS
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Abb. 14-11 Entwicklung der installierten Leistung im Szenario NATP, getrennt nach Altkraftwerken, neuen EE-
Anlagen und neuen fossilen Kraftwerken ohne CCS

Aufgrund der unterschiedlichen Kraftwerksstrukturen wird in den Szenarien eine grof3e
Bandbreite moglicher Investitionsstrategien abgebildet. Infolge dessen sind auch die Auslas-
tungen der Kraftwerke unterschiedlich. Im Jahr 2050 werden im Szenario CCSMAX 228
TWh/a (40 %) und im Szenario BRIDGE 146 TWh/a (27 %) Strom aus CCS-Kraftwerken
erzeugt.
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Wie diese Daten sich in die gesamte Erzeugungsstruktur einfiigen, zeigen die Abb. 14-12
und Abb. 14-13 und. Das Szenario CCSMAX verlangt ein sehr rasches Wachstum der CCS-
Technologien, wenn die vom Kraftwerksbedarf sich ergebenden SpielrAume ausgeschopft
werden sollen. Zwischen 2020 und 2050 waren jahresdurchschnittlich 1.600 MW CCS-
Kraftwerke in Betrieb zu nehmen (bzw. teilweise nachzuristen). In BRIDGE wéren es mit
1.200 MW deutlich weniger.
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Abb. 14-12 Struktur der Bruttostromerzeugung im Vergleich der Szenarien CCSMAX und NATP und Vergleich
der anteiligen Stromerzeugung von CCS und EE in allen drei Szenarien.
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Abb. 14-13 Struktur der Bruttostromerzeugung im Szenario BRIDGE
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In allen Szenarien sind im Jahr 2050 zwischen 72 % und 75 % des Stroms emissionsfrei
bzw. emissionsarm mit unterschiedlichen Gewichten der beiden Technologiekategorien
(Abb. 14-12). Wegen der unterschiedlichen Gesamterzeugung liegen die betreffenden Abso-
lutmengen zwischen 384 TWh/a (NATP; 100 % EE) und 425 TWh/a (CCSMAX; 40 % CCS,
35 % EE).

Die Wirkungen der Investitionsstrategien in den Szenarien auf die Verminderung der CO,-
Emissionen der Stromerzeugung macht Abb. 14-14 deutlich. Bis 2020 fihrt die Kombination
von merklichen EffizienzmalBnahmen und der Weiterfihrung der EE-Ausbaustrategie im
Szenario NATP zu einer Absenkung der CO,-Emissionen, d.h. zu einer Uberkompensation
des Wegfalls der Kernenergie. Eine Abschwachung dieser Strategie im Szenario BRIDGE
fuhrt zu einem etwa stabilen Emissionsniveau wahrend der Phase des deutlichen Abbaus
der Kernenergie zwischen 2010 und 2020. IM Szenario CCSMAX bleibt das heutige Emissi-
onsniveau bis 2020 bestehen. Die Szenarien mit Einsatz von CCS-Technologien erreichen
nach 2020 vergleichbare Gradienten der CO,-Minderung, kénnen aber den bis 2020 einge-
tretenen ,Rlckstand* gegeniber der Weiterfihrung der Strategie im Szenario NATP nicht
aufholen. Mit noch 45 Mio. t CO,/a wird in diesem Szenario in 2050 der niedrigste Emissi-
onswert erreicht. Im Gegensatz dazu kommt das Szenario CCSMAX auf 90 Mio. t CO,/a und
das Szenario BRIDGE auf 80 Mio. t CO,/a, was deutlich hdher als das Szenario NATP liegt.
Die durch den Einsatz der CCS-Technologien im Jahr 2050 vermiedenen CO,-Emissionen
bei der Stromerzeugung betragen im Szenario BRIDGE 76 Mio. t/a und im Szenario
CCSMAX 113 Mio. t/a..

CO2-Emissionen Stromerzeugung, Miot CO2/a

IST CCSMAX BRIDGE NATP .
—a—
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Abb. 14-14 Entwicklung der CO;-Emissionen der Stromerzeugung in den Szenarien (gestrichelt = ohne CCS -
Technologien; bei KWK-Stromerzeugung Gutschrift fiir Nutzwarmebereitstellung)

Theoretisch liel3e sich auch das Szenario NATP mit einer CCS-Strategie kombinieren und
damit &hnlich niedrige Emissionswerte in 2050 erreichen. Dazu miusste aber die bis 2020 in
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diesem Szenario bewusst forcierte Entwicklung des EE-Ausbaus danach drastisch zuriickge-
fahren werden, um Spielraume fir einen verstarkten Zubau von CCS-Kraftwerken zu erhal-
ten. Dazu besteht jedoch unter diesen Szenariobedingungen kein Anlass, da bis dahin
gerade durch ihren dynamischen Ausbau die EE nahezu vollstandig (bis auf die Fotovoltaik)
auf dem Strommarkt konkurrenzfahig sein werden. Es ist dann sehr unwahrscheinlich, dass
in diesem Szenario CCS-Technologien noch in nennenswertem Male in der Stromversor-
gung Fufl3 fassen kdnnten. Bleibt die Ausbaudynamik der EE wie in NATP weiter bestehen,
so lassen sich bis 2050 zwar theoretisch noch etwa 15 GW an CCS-Leistung installieren.
Dies musste aber vorwiegend in HKW und in Kraftwerken mit geringer Ausnutzungsdauer
geschehen, so dass lediglich 40 TWh/a CCS-Strom damit erzeugt werden kdnnte. Dies wére
eine vollig unattraktive Marktnische.

Ein von vornherein langsamerer Ausbau von EE, wie im Szenario BRIDGE unterstellt, bei
gleichzeitig geringeren Effizienzerfolgen bietet der CCS-Technologie dagegen mehr Chan-
cen, ab 2020 in der deutschen Stromversorgung Ful3 zu fassen. Das in diesem Szenario bis
2050 erreichbare Marktvolumen fir CCS-Technologien betragt rund 47 GW. Damit stellt sich
ein relativ ausgewogenes Verhdltnis von EE-Strom (245 TWh/a), CCS-Strom (146 TWh/a)
und ,normalem* fossilen Strom (150 TWh/a) im Jahr 2050 ein. CCS kénnte in diesem Fall
eine Technologie sein, die eine nicht vollig optimale Entwicklung von EE- und Effizienztech-
nologien unterstitzt und so fir ein tolerierbar niedriges Emissionsniveau bei der Stromer-
zeugung (80 Mio. t/a in 2050) sorgt.

Eine Zwischenbilanz der Wirkungen eines Einsatzes von CCS-Technologien fir die Strom-
erzeugung im Jahr 2050 zeigt Tab. 14-3.

Tab. 14-3 Kenndaten des Einsatzes von CCS bei der Stromerzeugung in den Szenarien CCSMAX und BRIDGE

im Jahr 2050
CO,-Vermeidung, Abzuscheidendes Mehrbedarf an
Mio. t/a CO,, Mio. t/a Priméarener-

gie, PJ/a
Szenario CCSMAX 112,8 156,9 382
- aus Steinkohle 16,7 21,9 44
- aus Braunkohle 65,9 96,4 225
- aus Erdgas 30,3 38,6 112
Szenario BRIDGE 75,5 103,6 241
- aus Steinkohle 27,8 36,5 74
- aus Braunkohle 334 48,8 114
- aus Erdgas 14,4 18,3 53

14.3.4 Mdoglichkeiten der Bereitstellung von CCS-Wasserstoff in den Szenarien

Emissionsmindernde Mal3nahmen nur im Strombereich reichen auch bei groRen Erfolgen
nicht aus, die Gesamtemissionen so weit zu reduzieren, um das Klimaschutzziel zu errei-
chen. Es sind auch &ahnlich umfangreiche Maflinahmen in den Sektoren Wé&rme- und Kraft-
stoffversorgung erforderlich. Dazu bietet sich die technologische Mdglichkeit an, Wasserstoff
aus fossiler Primarenergie zu erzeugen unter Rickhaltung des CO,. Aus Ressourcen- und
Kostengrinden kommt dafir nur die Steinkohlevergasung infrage.
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Die bereitzustellenden Wasserstoffmengen werden in den Szenarien so gewéhlt, dass in der
Gesamthilanz das Klimaschutzziel 2050 (Emissionsniveau des Szenarios NATP mit 240 Mio.
t CO,/a) fur die deutsche Energieversorgung erreicht wird. Folgende Annahmen werden
getroffen:

» der Gesamtnutzungsgrad der Kohlevergasung einschliel3lich CO,-Rickhaltung be-
trdgt 65 %, die jahrliche Ausnutzung der Anlage betrdgt 7.800 h/a. Der CO,-
Abscheidegrad betrdgt 88 %, CCS-Wasserstoff ist damit noch mit einer CO,-
Emission von 0,017 Mio. tCO,/PJy, behaftet (bezogen auf eingesetzte Kohle sind es
0,011 Mio. tCO,/PJy),

» CCS-Wasserstoff ersetzt ausschlieZlich Mineralél (also Heizél, Benzin und Diesel).
Je eingesetztem PJ Wasserstoff konnen somit 0,055 Mio. t CO, vermieden werden
(soll Erdgas substituiert werden, sinkt der Substitutionseffekt entsprechend und be-
tragt nur noch 0,039 Mio. t CO,/PJy),

* in allen Szenarien wird in 2030 ein Sockelbetrag von 300 PJ/a erreicht; dazu werden
16,5 GWy, Vergasungsleistung benotigt und 460 PJ/a Steinkohle eingesetzt, es kon-
nen 310 PJ/a Rohdl substituiert werden.

Je nach angenommener Verringerung der Endenergienachfrage durch Steigerung der Nut-
zungseffizienz und angenommenem EE-Ausbau in den Szenarien nimmt die in 2050 erfor-
derliche H,-Menge in den CCS-Szenarien unterschiedliche Ausmalf3e an. Die Eckdaten sind
in Tab. 14-4 zusammengestellt.

Tab. 14-4 Kenndaten des Einsatzes von CCS bei der Wasserstoffbereitstellung in den Szenarien CCSMAX, und
BRIDGE fiir die Jahre 2030, 2040 und 2050.

Wasser- Kohlebedarf ‘ergasungs- CO»- Abzuscheide Mehrbedarf
stoff PJ/a Leistung Minderung*) ndes an Primér-
PJ/a GWth Mio.t/a CO2 energie )
PJ/a
Mio. t/a

2030

Beide 300 462 16,5 17 37 152

2040

CCSMAX 1.000 1.538 55 55 125 502

BRIDGE 700 1077 38 38 87 351

2050

CCSMAX 3.440 5.290 188 189 429 1.725

BRIDGE 1.800 2.770 99 99 224 904

*) Substitution von Mineraldl

Um das angestrebte CO,-Reduktionsziel von 242 Mio. tCO,/a zu erreichen, missen im
Szenario BRIDGE rund 60 % des in 2050 noch eingesetzten Mineral6ls durch 1.800 PJ/a
Wasserstoff ersetzt werden, im Szenario CCSMAX miussten es mit 3.440 PJ/a Wasserstoff
bereits 95 % sein. Der Wasserstoffbeitrag in diesem Szenario wirde auch den Einsatz
fossiler Rohstoffe in der Chemie (nichtenergetische Verwendung) beeinflussen, es wére
dann teilweise auf Erdgas oder auf das bei der Kohlevergasung entstehende Synthesegas
auszuweichen. Diese Wechselwirkungen sind hier aber nicht ndher untersucht worden. Auf
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die Substitution von Erdgas Uberzugehen ist wegen des geringen Substitutionseffekts nicht
sinnvoll bzw. bewirkt relativ hohe CO,-Vermeidungskosten. Die zusétzlich einzusetzenden
Kohlemengen belaufen sich auf 27 % (BRIDGE) bis 42 % (CCSMAX) des gesamten Primar-
energiebedarfs im Jahr 2050.

Der Ausbau der Vergasungsleistung muss aul3erordentlich rasch erfolgen. Zwischen 2020
und 2030 missen 1.650 MWg/a errichtet werden, diese Zubaurate muss im Zeitabschnitt
2040 bis 2050 auf 6.100 MW/a im Szenario BRIDGE und auf beachtliche 15.000 MW;/a im
Fall des Szenarios CCSMAX gesteigert werden. Eine Mindestanforderung zur Umsetzung
dieser Entwicklung musste daher sein, dass ab 2020 grol3e kommerzielle Anlagen ohne
wesentliche Einfihrungsprobleme in grol3em Ausmalf errichtet werden kénnen und Wasser-
stoffproduktion sowie CO,-Abscheidung und -speicherung mit hoher Auslastung sicherge-
stellt sind.

Ein zweites wesentliches Kriterium ist die Notwendigkeit, die Wasserstoffinfrastruktur diesem
Zuwachs folgen zu lassen. Bis 2040 tberschreitet der Anteil von Wasserstoff am Endener-
giebedarf zwar nicht die 14 %-Marke (CCSMAX) bzw. 10 % (BRIDGE), aber bereits in 2050
ware im Szenario CCSMAX mit 47 % Wasserstoff der dominierende Endenergietrager. Das
scheint aus heutiger Sicht eine zu hohe Barriere zu sein [UBA 2006]. Ein Anteil von 29 % (=
1.900 PJ/, einschlieBlich 100 PJ/a EE-Wasserstoff), wie er im Szenario BRIDGE bendtigt
wird, um das Klimaschutzziel zu erreichen, dirfte dagegen aus infrastruktureller Sicht bis
2050 erreichbar sein.

14.4 Gesamtbilanz der Szenarienanalyse

In der Gesamtbilanz ergeben sich sehr verschiedenartige Strukturen der Primarenergiebe-
reitstellung in Deutschland fiur das Jahr 2050. Das Szenario CCSMAX ist eine stark von der
Kohle gepragte Energiezukunft, von einer ,Kohlerenaissance® zu sprechen ist nicht tbertrie-
ben. Steinkohle stellt hier 47 % der Primérenergie, dazu kommen noch 10 % Braunkohle. Da
die Erdgasmengen etwa der heutigen Menge entsprechen, liegt der Anteil fossiler Primar-
energie in diesem Szenarien mit 87 % hoher als heute mit 83 % (Abb. 14-15). Auch im
Szenario BRIDGE Uberwiegen noch die fossilen Energien mit insgesamt 77 %. Steinkohle ist
mit 35 % zwar kein dominierender Energietrager mehr, stellt aber den grof3ten Teil der
fossilen Energietrager. Bemerkbar sind aber auch schon deutliche Effizienzerfolge (17 %
weniger Primarenergie als in CCSMAX) und ein erheblicher Beitrag der erneuerbaren Ener-
gien. Wegen der Umsetzung der grol3en Einsparpotenziale im Szenario NATP kann dort der
absolute Beitrag an fossilen Energien deutlich reduziert werden, obwohl sie mit 58 % die EE
noch Ubertreffen. In Abb. 14-16 wird die Veranderung der Primérenergiestruktur der Szena-
rien CCSMAX und NATP einander gegeniibergestellt. Vereinfacht ausgedriickt wird die in
NATP vollzogene Vermeidung von Energienachfrage und der hdhere Beitrag an EE durch
fossile Primarenergie ersetzt, deren COj,-Emissionen durch den Einsatz von CCS-
Technologien betrachtlich vermindert werden. Um jedoch das Klimaschutzziel 2050 zu
erreichen, sind nach 2020 sehr hohe Zuwachsraten dieser Technologien vorauszusetzen,
welche diejenigen des derzeitigen EE-Ausbaus deutlich Ubertreffen mussten.
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Primarenergie, PJ/a
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Abb. 14-15 Primarenergiestrukturen 2000 und 2005 und in den Szenarien fir das Jahr 2050 mit Ausweisung der
fur die Herstellung von CCS-Wasserstoff erforderlichen Steinkohlemenge.
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Abb. 14-16 Entwicklung der Primarenergiestruktur in den Szenarien CCSMAX und NATP
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Alle Szenarien erreichen in 2050 (bis auf MAX) das definierte Klimaschutzziel (Abb. 14-17).*
Die in CCSMAX bis 2020 zu langsam verlaufenden KlimaschutzmafRnahmen mussen spater
»-hachgeholt* werden, um das Klimaschutzziel noch rechtzeitig bis 2050 zu erreichen. Insge-
samt konnen so in 2050 zwischen 175 Mio. t CO,/a (BRIDGE) und 300 Mio. t COj/a
(CCSMAX) vermieden werden. In 2030 und 2040 uberwiegt noch der Beitrag des Stromsek-
tors, in 2050 dominiert der Beitrag der Wasserstoffbereitstellung (Tab. 14-5). In den CCS-
Szenarien missen dazu aber betrachtliche CO,-Mengen abgeschieden und gespeichert
werden. Inshesondere die Substitution von Mineral6l durch Kohle-Wasserstoff mittels CCS-
Technik verlangt die Abscheidung von 2,26 Mio. t CO; je vermiedener Tonne CO,. Damit
liegt die im Jahr 2050 abzuscheidende und zu speichernde CO,-Menge zwischen 586 Mio.
t/a (CCSMAX) und 328 Mio. t/a. Das in Deutschland verfigbare Speichervolumen wirde
demnach im Falle des Szenarios CCSMAX in einem Zeitraum von 25 Jahren (Untergrenze)
bis 80 Jahren (Obergrenze des Speicherpotenzials) ausgeschopft sein, wahrend die betref-
fenden Werte fir das Szenario BRIDGE bei 44 bzw. 145 Jahren liegen.

Energiebedingte CO2-Emiss., Mio t CO2/a

1.000 1
800 |
r ohne CCS
600 [
400 |
200 f CCSMAX  BRIDGE
i mitccs) (mitccs)y NATP
r g 0 ——
oL | | | | |
1990 2000 2010 2020 2030 2040 2050

CCSICO2-GES; 7.8.06

Abb. 14-17 Verlauf der energiebedingten CO,-Emissionen in den Szenarien CCSMAX, BRIDGE und NATP bis
2050 (gestrichelt = CCSMAX bzw. BRIDGE ohne CCS-Technologien).

Auch der gegeniber der Verwendung fossiler Energien ohne CCS-Technik zuséatzliche
Primarenergieaufwand ist betrachtlich. Er liegt mit 2.100 PJ/a (CCSMAX) bzw. 1.150 PJ/a
(BRIDGE) zwischen 18 % und 11 % des gesamten Priméarenergieverbrauchs der betreffen-
den Szenarien.

*L Hier wurden das Klimaschutzziel nur hinsichtlich des Klimagases CO, definiert. Bei den in CCSMAX und

BRIDGE erforderlichen hohen Kohlemengen sind aber auch die Methanemissionen der Kohle von erhebli-
cher klimabeeintrachtigender Wirkung (vgl. Kapitel 10).
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Tab. 14-5 CO,-Emissionen in den Szenarien mit und ohne CCS —Technologien, abzuscheidende CO,-Mengen
und resultierender Mehrbedarf an Primé@renergie.

CO2-Emissionen (Mio.t/a) abzuscheidende zusatzlicher
Zeitpunkt/ Gesamt Mind. Mind. Mind. Gesamt CO2, Mio.| PEV - Bedarf , PJ/:
Szenarien | ohne durch durch gesamtmit CCS CCs- CCS- Ges.
CCS Strom H2 H2 Strom gesamt H2 Strom
2005 824%) - - - - - - - - - -
2030
CCSMAX 696 41 17 58 638 37 57 94 152 139 291
BRIDGE 638 35 17 52 586 37 48 85 152 110 2672
NATP 517 0 o O 517 0 o 0 o 0 0]
2040
CCSMAX 616 84 55 139 477 125 117 242 502 286 788
BRIDGE 530 72 38 110 4240 87 100 187 351 228 5749
NATP 357 0 o 0O 357 0 o 0 o (0] (0]
2050
CCSMAX 544 113 189 302 242 429 157 586 1725 382 2107
BRIDGE 417 76 99 175 242 224 104 328 904 241 1145
NATP 242 0] o 0 242 0] o 0 o 0] 0]
*) tmperaturbereinigt CO2/ECKDAT; 21.9.06

Als Fazit kann festgehalten werden:

* Als Hauptstrategieelement einer Klimaschutzstrategie, wie im Szenario CCSMAX ab-
gebildet, stoRt CCS an strukturelle Grenzen, wenn das Klimaschutzziel einer 80 %i-
gen Reduktion von CO; bis 2050 eingehalten werden soll. Der mit 2020 angenom-
mene Einsatzzeitpunkt der CCS-Technologien erzwingt im Zeitraum bis 2050 zu ho-
he Aufbauraten fir CCS-Anlagen und fur die Bereitstellung einer Wasserstoffinfra-
struktur. Die hohe Nachfrage nach Steinkohle (mit ca. 5.900 PJ/a in CCSMAX das
3,1-fache des heutigen Beitrags) verlangt eine weitgehende Beschaffung auf dem
Weltmarkt. Dies wirde zu entsprechenden Preisreaktionen fuhren. Da Kostenvorteile
der mittels CCS bereitgestellten Endenergien Strom und Wasserstoff gegentber de-
nen aus EE hergestellten nicht (Strom) bzw. nur in geringem Ausmafd (Wasserstoff)
zu erkennen sind, ist aus wirtschaftlicher Sicht kein entscheidender Anreiz fur eine so
herausragende Bevorzugung von CCS zu erkennen. Die fir einen derartig starken
Ausbau von CCS bereits heute erforderlichen hohen Zuwendungen fir diese Techno-
logieoption in Form von F+E und Demonstrationsanlagen wirde zudem zu Unver-
traglichkeiten mit dem derzeitigen energiepolitischen Stellenwert von Effizienzstrate-
gien und EE-Ausbau fiihren. AufRerdem miusste bereits kurzfristig eine sehr hohe
Klarheit hinsichtlich der 6kologischen Vertraglichkeit und der Sicherheit der CO,-
Speicherung erreicht werden. Beide Strategien ,mit voller Kraft* bis 2020 durchzuhal-
ten (EE-Ausbau und Effizienz wie NATP bis 2020; CCS-Entwicklung wie in
CCSMAX), um dann eine Option weitgehend zu ignorieren, stellt keine sinnvolle Vor-
gehensweise dar. Auch die méglichen Speicherkapazitaten fur CO; sind bei dem er-
forderlichen massiven Ausbau von CCS nicht ausreichend.
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Aber auch eine Strategie entsprechend Szenario NATP, die ohne CCS-Technologien
auskommt, ist heute noch kein ,Selbstlaufer. Neben der Beibehaltung des derzeiti-
gen EE-Ausbaus im Strombereich sind noch betrachtliche zusatzliche energiepoliti-
sche Unterstitzungsmalnahmen fiir deutlich wirksamere EffizienzmalRnahmen in der
Nutzung und der Umwandlung (KWK-Ausbau) erforderlich, um mit dieser Strategie
zeitgerecht das Klimaschutzziel 2050 erreichen zu kdnnen. Die zusatzliche Zeitspan-
ne bis 2020 erlaubt es aber — falls die genannten Unterstitzungsmaflinahmen rasch
greifen — den Umstrukturierungsprozess harmonischer ablaufen zu lassen, als das im
0. g. Fall moglich ist. An den Umbau der Infrastrukturen fur die Endenergietrager
werden keine unzumutbaren Anforderungen gestellt. Zudem ist diese Strategie auf
absehbare Zeit volkswirtschaftlich sinnvoller, da ein GrofR3teil der zu ergreifenden Effi-
zienzmalRnahmen die 6konomisch ginstigste Option darstellen und auf langere Sicht
kein grundséatzlicher Kostenunterschied zwischen CCS- und EE-Technologien er-
kennbar ist. Kédme es zu einer Einbeziehung externer Kosten, wirde sich die ge-
samtwirtschaftliche Bilanz noch gunstiger darstellen. Die energiepolitische Strategie
entsprechend Szenario NATP wére also als , Idealstrategie” in jedem Fall zu befir-
worten.

Bei einer Entwicklung entsprechend Szenario BRIDGE treten auf absehbare Zeit die
fur CCSMAX genannten Einschrankungen nicht auf. Die dazu aus heutiger Sicht zu-
satzlich erforderlichen Impulse fir weitere Effizienzsteigerungen und ein erweiterter
EE-Ausbau (die Uber die jetzige Referenzentwicklung hinausgehen missen!) sind
leichter durchsetzbar als im Fall des Szenarios NATP. Sie sind zudem anderen Lan-
dern, die sich weit weniger als Deutschland auf dem Weg in Richtung der , idealen”
NATP-Strategie befinden oder die stéarker an der Nutzung von Kohle interessiert sind,
leichter zu vermitteln. Auch die Anforderungen an die Einfuhrung von CCS-
Technologien und an eine Wasserstoffinfrastruktur sind geringer als in CCSMAX, da
bis 2030 die erforderlichen Beitrage dieser Option noch relativ gering sein kénnen.
Auch der bis 2050 zu erreichende Ausbauzustand stof3t fir den Fall, dass sich CCS-
Technologien als eine energiewirtschaftlich sinnvolle Option herausstellen, nicht an
grundsatzliche Grenzen hinsichtlich erforderlicher Anlagenleistung, Infrastrukturver-
anderungen und Speicherkapazitat.

Eine energiewirtschaftliche Entwicklung entsprechend Szenario BRIDGE kann des-
halb als ,pragmatische* Strategie bezeichnet werden. Sie verlangt in jedem Fall
noch eine Intensivierung der energiepolitischen Anstrengungen, wenn langerfristige
Klimaschutzziele ernsthaft erreicht werden sollen. Notwendig ist, die noch fehlenden
Effizienz- und EE - Strategieelemente bis 2020 mindestens soweit zu mobilisieren,
dass sie ggf. danach ,durchstarten“ kénnen, wenn sich CCS-Technologien als ener-
giewirtschaftlich nicht sinnvoll herausstellen sollten. Gleichzeitig bietet diese Zeit-
spanne die Mdglichkeit, die Entwicklungs- und Kostenpotenziale von CCS-
Technologien griindlich und ohne massiven Zeitdruck auszuloten.
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Tab. 14-6 Wechselwirkungsmatrix zwischen CCS und anderen relevanten Klimaschutzstrategien (Fokus Stromerzeugung und Kraftstoffbereitstellung sowie Betrachtungsebene

Deutschland)

Grundannahme Verflugbarkeit CCS ab 2020/2025

Schlussfolgerung

.Technolo-. Verfugbarkeit Synergiepotenzial zu CCS Konfliktpotenzial zu CCS (konkurrierender
gie/Strategie (ab wann?) .
Entwicklungspfad)
2010 Wirkungsgradsteigerung schafft Wirkungsgradminderung; Signifikant abnehmend im
- Spielraum fir CCS im Verbund mit REG ist hohe Flexibili- | Zeitverlauf
Effiziente zentrale i . .
tat gefordert, die CCS-KW vermutlich
Stromerzeugung . . o
nicht aufweisen (zuséatzliche Kompo-
nenten)
Sofort In der Regel Gaskraftwerke wg. hoher | Ersatz bestehender Kraftwerke
Zentrale 6ff. und Stromkennzahl (geringerer CCS-
ind. KWK Anreiz), apparativer Aufwand fiir ind.
Betreiber hoch (Platzbedarf kritisch)
Sofort Uber Brennstoffversorgung mit Was- CCS nicht praktikabel fur dezentrale Deutlicher Ausbau (16 % Stro- (Ja)
Dezentrale KWK serstoff (insbesondere perspektivisch Anwendungen (hohe Kosten) merzeugungsanteil in 2050),
bei Brennstoffzelleneinsatz) spater mit Brennstoffzellen
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien
Wasserkraft Sofort Lauft in Sattigung Nein
Windenergie Sofort Lauft in Sattigung Nein
(onshore) (jedoch Onshore-Repowering)
Windeneraie 2015 Im Verbund mit REG ist hohe Flexibili- | Hoher Beitrag langfristig, Wind Ja
9 tat gefordert, die CCS-KW ggf. nicht insgesamt 33 % (davon > 2/3
(offshore) .
aufweisen offshore)
Ab 2025 Anteil langfristig steigend (65 Ja — zeitlich starke
REG-Import TWh in 2050, 13 % Stromerzeu- | Konkurrenz
gungsanteil in 2050)
Sofort Begrenzte absolute Bedeutung in | Nein

Photovoltaik

Deutschland

Biomasse

Vergasung ab

Doppelte Dividende bei CCS (negative

Wegen Brennstofflogistik, tiblicher-

Hohe Bedeutung der Biomasse

Uber Kombikonzept
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Schlussfolgerung

.Technolo-. Verfugbarkeit Synergiepotenzial zu CCS Konfliktpotenzial zu CCS (konkurrierender
gie/Strategie (ab wann?) .
Entwicklungspfad)
2015 Emissionen), Multi-Fuel-Use denkbar weise kleinere Anlagen, gerade bei nachdenken
z.B. bei der Mitverbrennnung von KWK (< 20 MW)
Biomasse in Kraftwerken oder Kombi-
vergasung
Ab 2015 Synergieprojekte denkbar (vgl. RWTH- | Konflikte denkbar, vor allem mit Blick | Vorsichtig abgeschatzt (14,5
Geothermie Projekt*?) auf die Warmebereitstellung, CCS ab | TWh in 2050 entspricht gut 3 %)
(Warme, Strom) 800 m Tiefe
offene Pruffrage
Sofort Hoch, Einsparung in 2050 um Ja — aber Effizienz-
Stromeinsparung rund 20 % ggf. Referenzentwick- | Technologien zeitlich
lung friiher verflgbar
Sofort Kein Neubau — Entwicklung Ja — Frage der Akzep-

Kernenergie

geman Ausstiegsbeschluss

tanz aber entschei-
dender

Kraftstoff- bzw. Energietragerbereitstellung

Bio-Kraftstoffe

Begrenzter Einsatz von Bio-
Kraftstoff (111 PJ in 2050%)

Nein

Wasserstoff
(Kraftstoff, Erdgas-
netzeinspeisung)

COz-armer Wasserstoff kann importiert
werden (Abtrennung am Bohrloch),
Wasserstoffbereitstellung in IGCC-
Anlagen (Kombiprozesse — Multi-
Purpose)

Wasserstoff in begrenzten
Mengen im Szenario (189 PJ in
2050) auf der Basis von Reg-
Strom

Uber Kombikonzept
nachdenken

Mineralol

Enhanced Oil Recovery schafft glinsti-
ge wirtschaftliche Rahmenbedingungen

Internationaler Einstieg
far CCS

Erdgas

Abtrennung von CO; als Erdgas-

Internationaler Einstieg

42 Einkopplung von CO; in den (Wasser-)Rucklauf von Geothermieprojekten zur Warmegewinnung (geothermische Tiefebohrungen bei z.B. 1.500 m Tiefe) - Calzitbildung

3 sehr restriktive Verwendung in Szenario NaturSchutzPlus | (Schwerpunkteinsatz im stat. Bereich), im Szenario NaturSchutzPlus Il liegt der Anteil bei 300 PJ (dafir hier kein
REG-H»-Einsatz), eine vergleichbare Gréenordnung zeichnet sich jetzt auch fiir das UBA-Kraftstoffszenario ab.
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" . Schlussfolgerung
Technolo- Verflgbarkeit . . . . .
. . Synergiepotenzial zu CCS Konfliktpotenzial zu CCS konk d
gie/Strategie (ab wann?) ynergiep P (konkurrierender

Entwicklungspfad)

Begleitgas

fur CCS

Speichersysteme

Prinzipiell Konkurrenz um geeignete geologische
Druckluftspeicher .sofort,.derzelt S.pelcherformat.l.onen,grundsatzllch

intensivere sind Speicher fir REG-

Forschung Fluktuationsausgleich interessant

Prinzipiell Konkurrenz um geeignete geologische

Warme- und Kéalte- | sofort, derzeit
speicher (saisonal) |intensivere
Forschung

Speicherformationen, grundsétzlich
sind saisonale Speicher fiir REG-
Warmeausbau von hoher Bedeutung
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Kapitel 15 Anforderungen fiir die erfolgreiche internationale Umsetzung von CCS

15 Anforderungen fur die erfolgreiche internationale Umsetzung
von CCS

Ist der Einsatz von CCS notwendig, um ein ambitioniertes Klimaschutzziel zu erreichen, etwa
das 2°C-Ziel der Europaischen Union? Und welche Anforderungen sind dann fir die interna-
tionale Umsetzung zu erfullen? Diese beiden Fragen sollen in diesem Kapitel anhand 6ko-
nomischer Szenarien und Uberlegungen zu einem moglichen institutionellen Rahmen fir
CCS beantwortet werden. Im Vordergrund steht dabei eine globale Perspektive auf CCS.

15.1 Die Bedeutung von CCS als Klimaschutzoption

Die Bedeutung von CCS im Kontext des Klimaschutzes liegt in erster Linie in der Mdglich-
keit, die CO,-Konzentration in der Atmosphére auf einem niedrigen Niveau zu stabilisieren.
Die CO,-Konzentration in der Atmosphare muss mit hoher Wahrscheinlichkeit unter 450 ppm
CO; stabilisiert werden, wenn die Erhéhung der globalen Mitteltemperatur auf 2°C gegen-
Uber dem vorindustriellen Niveau begrenzt werden soll (Meinshausen 2006), so dass das
angestrebte Klimaschutzziel sowohl der Européischen Union als auch der Bundesregierung
eingehalten werden kann.** Diese niedrigen Stabilisierungsniveaus lassen sich aber nur
dann zu geringen volkswirtschaftlichen Kosten erreichen, wenn CCS als Option zur Vermin-
derung von CO; genutzt werden kann.

Die Bedeutung von CCS nimmt sogar zu, je niedriger das Stabilisierungsniveau der CO,-
Konzentration ausfallen soll; Abb. 1-1 zeigt, dass der Beitrag von CCS in verschiedenen
Modellen durchaus unterschiedlich eingeschatzt wird. Ursache dafiir sind die unterschiedli-
chen Annahmen der Modelle tber das Wachstum der Emissionen sowie technische und
O0konomische Potenziale der erneuerbaren Energietrager.

a4 Vgl. Sechstes Umweltaktionsprogramm der Européischen Gemeinschaft von 2002, http://eur-

lex.europa.eu/LexUriServ/site/de/0j/2002/I_242/I_24220020910de00010015.pdf.
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Abb. 15-1 Kumulierte Menge anthropogener COz-Emissionen sowie des durch CCS gespeicherten CO; in
Abhangigkeit vom Stabilisierungsniveau der atmospharischen CO»-Konzentration (baseline: ohne Stabi-
lisierungsziel) in verschiedenen Modellen (Edenhofer et al. 2006).

Die Diskussion um die Bedeutung von CCS fur den globalen Klimaschutz hat in den letzten
Jahren vor allem darum an Bedeutung gewonnen, weil die Erreichbarkeit eines globalen
Klimaschutzziels mit den heutigen Strategien fraglich wurde. Insbesondere ist die internatio-
nale Debatte Uber die Erreichbarkeit und Sinnhaftigkeit des 2°C Zieles der Europaischen
Kommission entbrannt (Tol in press). Dabei stehen die Kosten und Strategien des Klima-
schutzes im Zentrum des Interesses. Bei der Abschatzung der Klimaschutzkosten wurde
jedoch bis vor kurzem das Potenzial des technischen Fortschritts, die Kosten des Klima-
schutzes zu senken, weitgehend vernachlassigt. Erst kurzlich haben Okonomen die Frage zu
klaren versucht, ob und in welchem Umfang sich durch eine Klimapolitik technischer Fort-
schritt so induzieren lasst, dass er die Klimaschutzkosten senkt. Das Innovation Modeling
Comparison Project (IMCP) als Vergleichsstudie mehrerer Modelle hat gezeigt, dass der
technische Fortschritt die Klimaschutzkosten durchaus reduzieren kann: Abb. 1-2 zeigt, dass
die diskontierten volkswirtschaftlichen Kosten Modellanalysen zufolge zwar deutlich steigen,
wenn ein Konzentrationsziel von 450 ppm oder weniger erreicht werden soll, dass sie aber in
der Uberwiegenden Mehrzahl der Modelle auf Betrdge von unter 1 % des Weltsozialprodukts
begrenzt werden kénnen.

Grundsatzlich sind volkswirtschaftliche Kosten Zielverzichte. Im Falle des Klimaschutzes
quantifizieren die volkswirtschaftlichen Kosten, auf wie viele Sozialprodukteinheiten verzich-
tet werden muss, wenn Klimaschutz betrieben werden soll.* Da diese Verluste zu unter-
schiedlichen Zeitpunkten anfallen, missen sie auf einen Zeitpunkt normiert werden. Dies
geschieht, in dem man die Sozialproduktsverluste mit einer Diskontrate auf ein Basisjahr
abdiskontiert. Dabei wird das Sozialproduktswachstum im Falle des Klimaschutzes vergli-
chen mit dem Wachstum ohne Klimaschutz. Diskontierte Verluste von einem Prozent fur die

> Das bedeutet die Kosten der Minderung des Klimawandels. Die Kosten einer Anpassung an den Klimawandel
sind nicht einbezogen.
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nachsten hundert Jahre bedeuten dann, dass sich das Wachstum im Falle des Klimaschut-
zes um drei Monate verzogert.*®
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Abb. 15-2 Diskontierte volkswirtschaftliche Kosten in % des Weltsozialprodukts unter Berticksichtigung technolo-
gischen Fortschritts in verschiedenen Modellen, die technologische Lerneffekte endogen bertcksichtigen
(Edenhofer et al. 2006).

In diesem Zusammenhang besteht begriindete Hoffnung, dass CCS die volkswirtschaftlichen
Kosten des Klimaschutzes senken kann, méglicherweise um mehr als 30 % (IPCC 2005),
wenn CCS mit Hilfe des technischen Fortschritts weiter entwickelt werden kann.

Im Wesentlichen lassen sich Unsicherheitsfaktoren fir den Einfluss von CCS auf die volks-
wirtschaftlichen Kosten des Klimaschutzes identifizieren, die im Abschnitt 1.2 analysiert
werden:

Die Lernraten beim Einsatz von CCS

Die Lernraten der erneuerbaren Energietrager

Die Leckagerate geologischer Formationen

Die Diskontrate

Die Kosten der Exploration und Extraktion fossiler Ressourcen

Der Zeitpunkt der Verfugbarkeit von CCS

Kosten und Umsetzungsgeschwindigkeit von Steigerungen der Energieeffizienz (auf
Seiten des Angebots und der Nachfrage)

NoohkhwhE

Die Bezeichnung ,Unsicherheitsfaktoren” ist in dem Sinne zu verstehen, dass die genannten
Faktoren entscheidenden Einfluss auf die Modellergebnisse zum Einsatz von CCS haben.
Gleichzeitig kann man die Faktoren als Risiken verstehen, die im Zusammenhang mit CCS
diskutiert werden mussen.

Die Bedeutung von CCS und die Relevanz dieser Unsicherheitsfaktoren spiegelt sich in den
letzten Monaten in einer Reihe wissenschaftlicher Untersuchungen wider, in denen die

*® Folgendes Zahlenbeispiel erklart das Zustandekommen dieser Abschatzung: Angenommen, das Weltsozial-
produkt wachse im business-as-usual-Fall (d.h. ohne Klimaschutz) um 2% pro Jahr und bei Einfiihrung kli-
maschiitzender MaRnahmen nur um 1,97% pro Jahr. Uber das ganze Jahrhundert wiirden sich die Verluste
(gemessen als mit 5% pro Jahr diskontierte Reduzierung des Weltsozialproduktes des jeweiligen Jahres) auf
1% summieren. Das Weltsozialprodukt erreicht dann im Jahr 2101 den Absolutwert, den es im business-as-
usual-Fall im Jahr 2100 erreicht hétte (vgl. Azar und Schneider 2002 fiir eine &hnliche Argumentation).
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Aussagen mehrerer Modelle zum Einsatz von CCS verglichen werden (IPCC 2005, Edenho-
fer et al. 2006).%’

In der 6ffentlichen Diskussion um die Umsetzung von CCS nimmt die Debatte um die ange-
messene Leckagerate eine herausragende Stellung ein: Wenn in einem bestimmten Zeit-
raum der durch diese Rate quantifizierte Teil des gespeicherten CO, aus Lagerstatten ent-
weicht, reduziert sich in entsprechendem Mal3e die Wirkung fir den Klimaschutz. Je niedri-
ger die Rate, desto wirkungsvoller kann CCS eingesetzt werden; daher ist die Leckage ein
wichtiger Unsicherheitsfaktor auch in der 6konomischen Analyse. Wie diese Aspekte institu-
tionell und technisch gehandhabt werden kénnten, wird in Abschnitt 1.3 diskutiert.

Neben der Frage, unter welchen Bedingungen CCS einen Beitrag zum Klimaschutz leisten
kann, missen aber auch mdgliche Auswirkungen dieser Technologie auf Okosysteme und
die menschliche Gesundheit diskutiert werden, um zu einer umfassenden Bewertung zu
kommen. Eine solche Einbettung des Klimaschutzes in ein allgemeineres Verstandnis nach-
haltiger Entwicklung ist letztlich durch die Zielsetzung der UN-Klimarahmenkonvention von
1997 vorgegeben. Es ist in diesem Zusammenhang auch davon auszugehen, dass die
Wahrnehmung der mit CCS verbundenen Risiken auf lokaler Ebene die 6ffentliche Akzep-
tanz spezifischer CCS-Projekte beeinflussen kénnte (vgl. etwa Huijts 2003; Zusammenschau
in Flachsland 2005, S. 94ff). In den vorangegangenen Kapiteln wurde ausfihrlich darauf
eingegangen.

15.2 CCS in einem Portfolio von Klimaschutzstrategien: Analyse von Unsi-
cherheitsfaktoren

Die Bedeutung von CCS im Rahmen des Klimaschutzes soll hier mit Hilfe einer Social-Cost-
Benefit-Analyse exploriert werden. Dabei wird im Modell MIND CCS als eine technologische
Option — neben der Verwendung von Regenerativen Energien (im Folgenden: REG) und
Malnahmen zur Verbesserung der Energieeffizienz — eingesetzt unter der MalRgabe, die
soziale Wohlfahrt zu maximieren und eine Schranke an Emissionen oder Temperaturanstieg
einzuhalten.*®

Um die oben beschriebenen globalen Risiken abzuschatzen, werden in diesem Abschnitt
Modellresultate diskutiert, in denen in verschiedenen Szenarien die kritischen GroRRen fir die
Einfihrung von CCS identifiziert werden, indem die Sensitivitat beurteilt wird, d.h. die Stérke
des Einflusses einer Anderung von Parametern auf die Modellergebnisse (gesamte sequest-
rierte Menge CO, bzw. anfallende Kosten).*

*" Die Diskussion um CCS und die verbundenen Unsicherheitsfaktoren wird aber auch von Interessengruppen
(insbesondere Umweltverbande) und vom WBGU als wissenschaftliches Beratungsorgan der Bundesregie-
rung gefuhrt (vgl. WBGU 2003, WBGU 2006).

“8 Das Modell MIND ist ein Integrated Assessment Model, in dem ein auf dem Konzept des endogenen Wachs-
tums basierendes Modell der Weltwirtschaft (mit Fokus auf den Energiesektor) und ein Klimamodul gekoppelt
sind. Darin werden Zeitpfade von Investitions- und Konsumentscheidungen berechnet, mit denen zum einen
eine vorgegebene Begrenzung des Anstiegs der globalen Mitteltemperatur mdglich ist, und die zum anderen
den anhand des Pro-Kopf-Konsums berechneten gesellschaftlichen Nutzen Uber den gesamten Zeithorizont
maximieren (Bauer 2005, Edenhofer et al. 2005).

9 In den folgenden grafischen Darstellungen reprasentiert eine Flache die Ergebniswerte zu den untersuchten
Parameterkombinationen. Die Steigung der Flache représentiert die Sensitivitét: In Bereichen grofRer Stei-
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Insgesamt weist der Einsatz von CCS eine grofRe Spannbreite aus — je nach Modellannah-
men werden zwischen 0 und 700 Gt Kohlenstoff iber den Zeitraum 2000 bis 2100 der Spei-
cherung zugefihrt. Mittels Monte Carlo Simulationen konnte gezeigt werden, dass unter
plausiblen Annahmen Median und Mittelwert bis 2050 etwa 100 GtC betragen (Bauer 2005).
Diese GrolRenordnungen entsprechen anderen Abschéatzungen fiir das technische Potenzial
fiir CCS.>

1.2.1 Die Kostensenkungspotenziale von CCS und Regenerativen Energien
sowie die Diskontrate

Auffallig deutlich hédngen die Ergebnisse von Lernraten und Leckageraten ab: Lernraten
bezeichnen die Kostensenkung einer Leistungseinheit, wenn die kumulierte Kapazitat erwei-
tert wird. Dabei spielen die Lernrate von CCS und die Lernraten alternativer Techniken die
entscheidende Rolle. CCS-Anlagen kdénnen als Option vor allem dann zum Einsatz kommen,
wenn sie ,schneller* als REG rentabel werden sollten. Dies setzt die Annahme voraus, dass
sich die derzeitigen Lernraten und Marktentwicklungen fir REG in den nachsten 20 Jahren
nicht fortsetzen, dass es also insbesondere nicht zu so genannten Technologiespriingen
kommt, bei denen heute nicht absehbare Entwicklungen in den REG nutzbar werden. Je
langsamer das Kostensenkungspotenzial der REG realisiert wird und je belastbarer die
technischen Moglichkeiten und Kostensenkungspotenziale von CCS-Technologien werden,
desto groRRer wird die kumulierte Menge von abgeschiedenem und gelagertem CO, sein, und
umso langer wird sich die Zeitspanne der Nutzung von CCS als Klimaschutzoption ausdeh-
nen. Je weniger Energie gespart wird und je hoher der globale Primarenergieverbrauch ist,
umso bedeutsamer wird die ErschlieBung klimaschonender Angebotspotenziale und damit
auch von CCS.

Ein direkter Zusammenhang zwischen der Entwicklung der beiden Lernraten in Bezug auf
eine Umsetzung der CCS-Option ist im Modell MIND untersucht worden. Abb. 1-3 zeigt die
von MIND berechnete Menge an gespeichertem Kohlenstoff in Gigatonnen in Abhé&ngigkeit
von der Lernrate der REG sowie den anfanglichen Kosten fur einen Zubau von REG: Eine
niedrige Lernrate bzw. hohe anfangliche Kosten charakterisieren eine im Vergleich zu CCS
vergleichsweise spat zum Zuge kommende Entwicklung von REG; daher nimmt in diesem
Fall die Menge an sequestriertem CO, splrbar zu. Ein Bereich hoher Sensitivitat findet sich
insbesondere fiir vergleichsweise niedrige Anfangskosten der REG bei hohen Lernraten.

gung bzw. hoher Sensitivitat ziehen kleine Anderungen der Parameter groRe Anderungen der Menge an se-
questriertem CO> bzw. der Kosten nach sich.

0 Auf Basis technologischer Losungen, deren Anwendbarkeit bereits bewiesen ist, kénnen nahezu sicher bis zu
200 GtC sequestriert werden, und wahrscheinlich bis zu 2000 GtC (IPCC 2005). Eine detaillierte Auseinan-
dersetzung mit den Speicherpotenzialen erfolgt in Kapitel 7.
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Abb. 15-3 Optimale kumulierte Menge an sequestriertem Kohlenstoff zwischen 2000 und 2100 in Abhangigkeit
von der Lernrate und den anfanglichen Investitionskosten der REG (Eigene Berechnungen).

Neben Lernraten und anfanglichen Investitionskosten wird technologischer Fortschritt auch
durch die Hohe der floor costs® bestimmt: Je hoher die floor costs der REG, desto langsa-
mer kbnnen bei gegebenem Investitionsumfang die Kapazitdten der REG ausgebaut werden;
um so groRer ist folglich bei gegebenem Klimaschutzziel die Menge an sequestriertem CO,
(siehe Abb. 1-4). Bei sehr hohen floor costs sinkt auRerdem das Potenzial des technologi-
schen Fortschritts; der Beitrag von CCS ist daher dann nicht mehr sensitiv gegeniber der
Lernrate.
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Abb. 15-4 Optimale kumulierte Menge an sequestriertem Kohlenstoff zwischen 2000 und 2100 in Abhangigkeit
von Lernrate und floor costs (Eigene Berechnungen).

®1 Floor costs bezeichnen diejenigen Kosten, die durch Lernprozesse nicht vermindert werden kdnnen, etwa
spezifischer Materialverbrauch; im Gegensatz dazu fallen anféangliche Forschungskosten bei zunehmender
Anwendung einer Technologie immer weniger ins Gewicht.

240 RECCS-Projekt



Kapitel 15 Anforderungen fiir die erfolgreiche internationale Umsetzung von CCS

Nur unter der Voraussetzung, dass die prognostizierten Leckageraten von weit unter 1 %
pro Jahr auch tatsachlich eingehalten werden, kann CCS in Hinblick auf den Klimaschutz
volkswirtschaftlich effizient eingesetzt werden.®> GemaR derzeitiger Schatzungen ist diese
Voraussetzung erfillbar: Wahrscheinlich verbleiben nach einer Speicherzeit von 1000 Jah-
ren Uber 99% des sequestrierten CO, in der Lagerstatte (IPCC 2005). CO, sollte aus ge-
schlossenen geologischen Formationen durch Diffusionsprozesse erst nach mehreren tau-
send Jahren in signifikanten Mengen an die Oberflache treten, doch kdnnen messbare
Leckagen bereits friiher auftreten, z.B. durch unerwartete Gesteinsverwerfungen.® Die hier
vorgelegte Sensitivitatsstudie macht keine Aussagen iber die Wahrscheinlichkeit von Le-
ckageraten, sondern zeigt lediglich, wie hohe Leckageraten das Gesamtergebnis beeinflus-
sen.

Abb. 1-5 dokumentiert, wie die Gesamtmenge von verpresstem CO, zum einen von der
Leckagerate abhangt, zum anderen von der so genannten Energy Penalty®*; sie beschreibt
den Effekt, dass wegen des Eigenbedarfs der CCS-Technologie die technische Effizienz
eines Kraftwerks absinkt, wenn sie eine Komponente zum Einfangen und Sequestrieren von
CCS enthalt:>* Je niedriger die aus den geologischen Formationen entweichende Menge an
CO; ist und je gunstiger die Energy Penalty ausfallt, desto kostengiinstiger und wirkungsvol-
ler ist der Einsatz von CCS. Es zeigt sich auRerdem, dass die Leckagerate inshesondere fur
eine niedrige Energy Penalty einen durchaus sensitiven Einfluss auf die Nutzung von CCS
hat.

in CCS [GtC], kumulativ 2000-2100
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2 Bei einer jahrlichen Leckagerate von 1% verbliebe nach 50 Jahren nur noch rund 60% der eingespeicherten

Menge im Speicher, wahrend nach 100 Jahren schon etwa zwei Drittel der urspriinglich eingelagerten Menge
wieder freigesetzt sein wirden.
Neben Gesteinsschichten werden auch noch andere Lagerorte, z.B. die Ozeane, diskutiert. Geologische
Formationen spielen aber in der allgemeinen Diskussion die dominierende Rolle.

Energy penalty bezeichnet den zusétzlichen Energieaufwand, den die CCS-Technologie bendétigt. 100%
bezeichnet einen Referenzwert (engl. default).

%5 Der Standardwert ist als 100% normiert. Werte < 100% bezeichnen eine niedrigere Energy Penalty, d.h. einen

geringeren Effizienzverlust.
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Abb. 15-5 Optimale kumulierte Menge an sequestriertem Kohlenstoff zwischen 2000 und 2100 in Abhangigkeit
von der Leckagerate und der Energy Penalty auf die optimale Menge des zu sequestrierenden CO; (Ei-
gene Berechnungen).

Fir das Kostensenkungspotenzial ergibt sich folgendes Ergebnis: Bei Annahme einer durch-
schnittlichen Lernrate von 15 % flr erneuerbare Energien und einer jahrlichen Leckagerate
von 0,05% des eingelagerten CO, zeigt sich, dass fur die Begrenzung der CO,-
Konzentration in der Atmosphare auf unter 450 ppm nur mit einem relativen Verlust von
0,6 % des globalen Bruttosozialprodukts gegeniiber dem business-as-usual-Pfad gerechnet
werden muss, wobei ca. 456 GtC eingefangen und sequestriert werden.

Mit zunehmender Nutzung sinken die relativen Kosten von CCS. Im Vergleich zu Varianten
mit geringeren Lernraten wird deutlich mehr CO, eingelagert. Eine steigende Effizienz der
Investitionen in CCS (hervorgerufen durch Lernkurveneffekte und abnehmende Hohe der
Energy Penalty) lasst die kumulierte Menge an CCS steigen, bis der technische Fortschritt
ausgeschopft ist und keine weiteren nennenswerten Senkungen der volkswirtschaftlichen
Kosten des Klimaschutzes zu erreichen sind. Dies zeigt, dass CCS bestenfalls eine Briicke
von einem fossilen zu einem emissionsfreien Energiesystem sein kann.

Auch die Diskontrate spielt in Modellen zur Berechnung von Klimaschutzstrategien eine
wichtige Rolle, da sie fur die Bestimmung der Emissionsminderungsziele entscheidend ist.
Je hoher die Diskontrate, um so mehr wird in der Gegenwart konsumiert und umso weniger
wird investiert, was bedeutet, dass die Kosten des Klimaschutzes starker in die Zukunft
verlagert werden — und damit auch die Emissionsminderungen.

Die Hohe der Diskontrate hat einen nicht unerheblichen Einfluss auf die Wahl der Vermei-
dungsoptionen: Bei einer hohen Diskontrate kommt CCS starker zum Zuge, und es wird
zugleich die Phase der starkeren Nutzung der REG weiter in die Zukunft verlagert. Der
Grund liegt darin, dass in diesem Fall die heute zu tatigenden Investitionen in die REG und
damit die Kosten des Umbaus des Energiesystems in die Zukunft verlagert werden, weil sie
bei hoher Diskontrate in der Zukunft glinstiger ausfallen; die dann implizit préferierte langere
Nutzung der fossilen Energietrager kann mit den angenommenen Klimaschutzzielen unter
entsprechenden Kostenverhaltnissen nur noch vereinbart werden, wenn CCS starker genutzt
wird.

Die Einfuhrung und Forderung der REG (und die Erhdhung der Energieeffizienz, die nicht
expliziter Gegenstand dieses Berichtes ist) bleiben unumgéanglich, besonders wenn man
begrenzte geologische Speicherpotenziale fir CO, und Leckageraten in relevanter Hohe
unterstellt. Investitionen in CCS kénnen den Ubergang zu einer emissionsfreien Energiever-
sorgung dann erleichtern, wenn sich der derzeitige Verlauf der Marktentwicklung und der
Kostensenkung von REG deutlich verlangsamen und CCS-Technologien die derzeit kalku-
lierten Ergebnisse dagegen sehr rasch erreichen. Sind beide Optionen 6konomisch etwa
gleich erfolgreich, so wird es insbesondere von der Hohe erfolgreicher Effizienzsteigerungen
abhéngen, wie stark beide optionale Angebote nachgefragt werden.

15.2.2 Die Kosten der Exploration und Extraktion von fossilen Energietragern

Bislang wenig Beachtung findet die Rolle der Verfigbarkeit fossiler Ressourcen bei der
Bestimmung der Opportunitatskosten des Klimaschutzes und speziell von CCS. Die Oppor-
tunitatskosten des Klimaschutzes steigen, je mehr fossile Ressourcenbestande (Kohle, Ol
und Gas) zum Zeitpunkt der Einfihrung einer spirbaren Klimaschutzpolitik vorhanden sind.
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Denn der Klimaschutz entwertet die fossilen Ressourcenbestédnde und den gesamten Kapi-
talstock, der im fossilen Ressourcensektor gebunden ist. Durch den Klimaschutz kann ein
Grol3teil der Ressourcenbestande, die im business-as-usual-Szenario 6konomisch nutzbar
waren, nicht mehr genutzt werden.

Dieser Effekt wird verstarkt, je schneller der technische Fortschritt im Extraktions- und Explo-
rationssektor neue fossile Ressourcenbestdnde zugdnglich macht. Zeigt der technische
Fortschritt im Bereich der Exploration und Extraktion eine hohe Dynamik — und dies ist
empirisch der Fall (Rogner 1997) — wird CCS relativ stark genutzt, um die fossilen Ressour-
cen auch unter den Bedingungen eines ambitionierten Klimaschutzes nutzen zu kdnnen. Da
die Beschreibung der Fortschritte in Extraktion und Exploration sowie der damit verbundenen
Kosten im Detail derzeit umstritten ist, sollen Auswirkungen der Unsicherheit durch die
folgende Szenarienanalyse untersucht werden.

Doch zunéchst ist zu klaren, was unter Ressourcen zu verstehen ist. Ressourcen bezeich-
nen die (physikalische) Gesamtheit vorhandener Rohstoffe. Reserven sind dagegen die beim
Stand der heutigen Technik und Preise erreichbaren Vorkommen (Rogner 1997). Andern
sich die technischen Mdglichkeiten und die damit verbundenen Kosten, werden Ressourcen
zu Reserven: Steigende Kosten fiihren zu einer verstarkten Bemuhung, neue Ressourcen zu
erschliefen und als Reserven nutzbar zu machen.

Das Konzept der Rogner-Kurve gibt die Trennung zwischen Ressourcen und Reserven auf;
sie beschreibt die Extraktionskosten in Abh&ngigkeit von der bisher extrahierten Menge. Die
Dynamik des Kostenanstiegs hangt von drei Aspekten ab: Erstens den Extraktionskosten
selbst, zweitens den Substitutionsmdglichkeiten zwischen den verschiedenen fossilen Ener-
gietragern und drittens dem technischen Fortschritt (Rogner 1997, Leggett 2005).

Die Rogner-Kurve kann wie folgt verstanden werden: Der ErschlieBung neuer Ressourcen
wirkt die Ausschépfung der vorhandenen entgegen, und die Ausschopfung zieht steigende
Abbaukosten nach sich, je mehr Einheiten einer Ressource bereits abgebaut worden sind.
Im Idealfall ist der Kostenanstieg monoton (siehe Abb. 1-6, Rogner 1997). Unsicherheiten
Uber den Verlauf dieser Kurve werden durch charakteristische Parameter beschrieben: 3
reprasentiert die Ressourcenbasis; x4 beschreibt, ob der Kostenanstieg bereits friihzeitig
spirbar ist (kleiner Wert) oder erst spat deutlich einsetzt (hoher Wert).®

%5 Wird beispielsweise x4=1 gewahlt, ist die Rogner-Kurve eine lineare Funktion, d.h. eine Gerade, wahrend durch
x4=2 die Rogner-Kurve einen quadratischen Verlauf erhélt; die Kosten bleiben im quadratischen Fall solange
geringer als im linearen Fall, bis die Menge 3 extrahiert worden ist. Darliber werden durch die quadratische
Funktion héhere Kosten beschrieben. Durch Wahl groRerer Werte fiir %4 (z.B. x4= 3, kubisch) wird der Effekt
verstarkt.
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Grenzkosten
X2
Xa=1
Xa>1
X1
]
Kumulierte Ressourcenextraktion A3

Abb. 15-6 Rogner-Kurve: Grenzkosten der Ressourcenextraktion in Abhéngigkeit von der kumulierten Ressour-
cenextraktion in stilisierter Form (basierend auf Nordhaus und Boyer 2000).

Abb. 1-7 zeigt, dass die Kosten des Klimaschutzes zunehmen, je mehr fossile Ressourcen-
bestdnde vorhanden sind, beispielsweise durch intensivierte Exploration. In Abb. 1-7 sind die
Kosten des Klimaschutzes in Abhangigkeit von der zur Verfligung stehenden Ressourcenba-
sis xs und dem Parameter fur x, aufgefihrt. Erhéhen sich die Kosten der Extraktion erst
relativ spat, so steigen damit auch die volkswirtschaftlichen Kosten von CCS fir den gesam-
ten Zeitraum an. Der Grund liegt darin, dass bei einem spéaten Anstieg der Extraktionskosten
im business-as-usual-Fall vergleichsweise groRe Mengen kostenginstiger fossiler Energie-
trdger zur Verflgung stiinden und auch eingesetzt wiirden, was dann im Klimaschutzfall
nicht mehr moglich ist. Daher ergeben sich hohere Opportunitatskosten des Klimaschutzes.
Unter der Voraussetzung hohen technischen Fortschritts im Extraktionssektor ist die Licke
der zu reduzierenden Emissionen relativ grof3, die wegen des starken Einsatzes fossiler
Ressourcen zwischen dem business-as-usual und dem Klimaschutzfall entsteht. Daher wird
CCS besonders stark genutzt, um das Klimaziel iberhaupt zu erreichen (siehe Abb. 1-9).
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S
o
~

=Verlust an
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Abb. 15-7 Kosten des Klimaschutzes als prozentualer Verlust vom Weltsozialprodukt in Abh&ngigkeit von der
Ressourcenbasis (x3) und dem Parameter zur Charakterisierung der Kostenentwicklung der Extraktion
(xa) (Eigene Berechnungen).

Die Ressourcenbasis wird im Augenblick fur die fossilen Energietrager zwischen 3500 und

6500 GtC geschatzt (WEC 2000), deren Umwandlung in CO, eine Begrenzung des Klima-

wandels unmdglich machen wirde; nicht die fossilen Ressourcen wéaren der limitierende

Faktor der fossilen Energienutzung, sondern das Klimasystem. Okonomisch ausgedriickt:

die Weltwirtschaft hat kein Ressourcen-, sondern ein Senkenproblem.

In diesem Zusammenhang ist zu bemerken, dass die Bedeutung der Kohle gegentiber Erdél
zukinftig zunehmen dirfte, da die Extraktionskosten im Falle von Kohle und Erdgas langsa-
mer ansteigen — und daher auch die Moglichkeiten der Substitution zwischen Kohle und
Erdgas. Damit wird vermutlich auch die Bedeutung von CCS zunehmen.

In der Debatte um die so genannten Peak Oil Szenarien geht es 6konomisch betrachtet nicht
primar um die Frage, wann das Extraktionsmaximum erreicht wird, sondern zu welchen
Kosten Ol durch Kohle und Gas ersetzt werden kann. Hier sind die Unsicherheiten enorm.
Daher wurden hier vier zusatzliche Szenarien mit unterschiedlichen Annahmen Uber den
Verlauf der Rogner-Kurve gerechnet (siehe Abb. 1-8 und Abb. 1-9):*’ In drei ,Peak Oil*
Szenarien (,Peak Oil (a)/(b)*, ,Tar Sands“) wird davon ausgegangen, dass sich Ol nur unter
enorm hohen Kosten durch Kohle und Gas substituieren lasst. Im vierten Szenario, das
ebenso Plausibilitat beanspruchen kann, und das von Nordhaus in seinen Abschatzungen
zugrunde gelegt wird (Nordhaus und Boyer 2000), sind die langfristigen Kosten der Substitu-
tion eher gering. Die Abschatzung dieser hier unterschiedlich angesetzten Rogner-Kurven
vor allem aus Bottum-up Modellen kann als eine der wichtigsten Forschungsaufgaben gel-
ten, da von diesen die 6konomische Vorteilhaftigkeit von CCS im Rahmen des Klimaschut-
zes entscheidend abhangt.

700
—— Nordhaus/Boyer 2000
= Edenhofer et al. 2006
600 — Peak Qil (a)
Peak Qil (b)
= Tar Sands
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Abb. 15-8 Marginale Kosten (Grenzkosten) der Ressourcenextraktion in Abhangigkeit von der kumulierten
Ressourcenextraktion fir die im Text beschriebenen Szenarien.

Sinken nun die Kosten der fossilen Extraktion durch Lernkurveneffekte, so erweitert sich der
Anteil der verfigbaren Reserven an der Ressourcenbasis. Je geringer die Kosten der
Exploration und Extraktion sind, umso mehr CO, wird im Verlauf des nachsten Jahrhunderts
*" Nordhaus/Boyer 2000: x3 = 6000 GtC, %4 = 4. Edenhofer et al. 2006: %3 = 3000 GtC, 4 = 2. Peak Oil (a) : x3 =

500 GtC, x4 = 2. Peak Oil (b): x3 = 1000 GtC, %4 = 2. Tar Sands: %3 = 500 GtC, x4 = 3. In allen Szenarien: x1
=113 US$/tC und y2 = 700 USS$/tC.
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ration und Extraktion sind, umso mehr CO, wird im Verlauf des néachsten Jahrhunderts
sequestriert werden (Abb. 1-9).

Diese Lernkurveneffekte und sinkende Kosten bedeuten allerdings nicht etwa abnehmende
Preise fur fossile Rohstoffe, sondern eine Abflachung des generellen Preisanstiegs (anhand
von Abb. 1-8 kann man sich dies als Wechsel zu einer Kurve mit flacherem Anstieg vorstel-
len).
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Abb. 15-9 Optimale kumulierte Menge an sequestriertem Kohlenstoff zwischen 2000 und 2100 in Abhangigkeit
von der Ressourcenbasis (x3) und dem Parameter zur Charakterisierung der Kostenentwicklung der Ex-
traktion (y4). Farbige Punkte markieren die im Haupttext diskutierten Szenarien. Peak Oil (a) und (b) so-
wie Tar Sands bezeichnen Peak Oil-Szenarien mit geringfligig unterschiedlicher Parameterwahl. Im Fal-
le von Tar Sands wird der Abbau von Teersanden angenommen (Eigene Berechnungen).

Die Simulationsergebnisse zeigen, dass der technische Fortschritt in der fossilen Exploration
und Extraktion den Klimaschutz teurer macht (vgl. Abb. 1-7). Paradoxerweise reagieren die
Energiemarkte auf steigende Preise fossiler Primérenergietrager nicht ausschlielich mit
Investitionen in REG: Die Preise bieten vielmehr auch einen Anreiz, in die Extraktion und
Exploration bisher weitgehend ungenutzter fossiler emissionsintensiver Ressourcen (so
genannte unkonventionelle Ressourcen) zu investieren.”® Dieser Effekt lasst sich zur Zeit
beobachten: der hohe Olpreis stimuliert den Abbau von Olsanden und Olschiefer in Alberta,
die bei einem Preis von ca. 80 $ pro Barrel in groBem Malstab abgebaut werden kénnen
(Economist 2006). Die fossilen Ressourcenbestande erfahren also durch den hohen OlI- und
Gaspreis eine starke 6konomische Aufwertung in dem Male, in dem neue Vorkommen
entdeckt werden: durch den dann einsetzenden technischen Fortschritt werden fossile
Brennstoffe noch so lange wettbewerbsfahig sein, bis schlieBlich die Kosten der fossilen
Energietrager die Kosten der REG erreichen.

°® Begrenzende Faktoren der Nutzung unkonventioneller Ressourcen sind die gesellschaftiche Akzeptanz

einerseits, die z. B. bei der Nutzung von Olsanden in Kanada sowie bei Olschiefern in den USA aufgrund des
immensen Naturverbrauchs ein bestimmendes Moment werden dirfte, andererseits die GrélRenordnung, die
im Zeitablauf erreicht werden kann: Die groBmafistabliche Bereitstellung von aus unkonventionellen Quellen
gewonnenen Energietragern dauert Jahre und kann nicht beliebig gesteigert werden (Economist 2006).
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Diese Situation wird sich aber ohne Klimaschutzpolitik (und bei einer insbesondere dann
starkeren Fokussierung auf Kohle) erst zu Beginn des 22. Jahrhunderts ergeben (eigene
Berechnungen). Der dann einsetzende Umbau des Energiesystems kommt viel zu spét, um
relevante Klimaschutzziele zu erreichen, da die sozialen Kosten der Nutzung fossiler Ener-
gietrdger — das heif3t die Kosten eines destabilisierten Klimas — ohne eine ambitionierte
globale Klimaschutzpolitik nicht vorher internalisiert werden.

Allerdings kann in den vergangenen Jahren auf Seiten der Energiewirtschaft partiell ein
Umdenken beobachtet werden: Induziert durch hohe Ol- und Gaspreise erhalten neben dem
verstarkten Bemuhen um die Férderung unkonventioneller Ressourcen auch Technologien
zur Nutzung erneuerbarer Energien einen deutlichen Schub (Leggett 2005).

Die steigenden Kosten des Klimaschutzes durch technischen Fortschritt in der Exploration
und Extraktion fossiler Ressourcen kénnen gemildert werden, wenn CCS in relativ starkem
Umfang zum Einsatz kommt. Die Zeit arbeitet fur CCS: je langer es dauert, bis es zu einem
internationalen Klimaschutzabkommen kommt, und je langer die fossilen Energietrager
massiv eingesetzt werden und Lerneffekte realisieren, desto wahrscheinlicher wird der
grof3skalige Einsatz von CCS.

Kommt es innerhalb der nachsten Jahre oder Jahrzehnte zu einer strukturellen Begrenzung
der Forderbarkeit konventioneller fossiler Energietrdger und damit zu einem dauerhaften
Preisanstieg, werden unterschiedliche Substitutionsprozesse einsetzen. Gerade diese Art
von Substitutionsdynamik im Zeitverlauf und ihr Gesamtergebnis sind bisher noch unzurei-
chend untersucht. Insgesamt wird bei der Analyse deutlich, dass die zeitliche Entwicklung
der Nutzung verschiedener Energietrdger noch mit Unsicherheiten behaftet ist; im folgenden
Abschnitt werden in diesem Zusammenhang Auswirkungen unterschiedlicher Zeitpunkte der
Verflgbarkeit von CCS betrachtet.

15.2.3 Der Zeitpunkt der Verfligbarkeit der CCS-Technologie

In der Diskussion um die Vorteilhaftigkeit von CCS spielt der Zeitpunkt der Verfligbarkeit eine
grof3e Rolle. So wird von manchen Kritikern behauptet, wenn die CCS Option nicht innerhalb
der néchsten Dekade in grof3skaligem Mal3stab zur Verfiigung stehe, sei ihre Nutzung aus
volkswirtschaftlicher Perspektive nicht weiter lohnend. Dieses Argument verdient eine einge-
hendere Prifung.

Die Simulationsexperimente zeigen, dass sich die Nutzung von CCS auch dann lohnt, falls
sich die Einfihrung von CCS um Dekaden verzdgert — auch wenn die kumulierte Menge an
CCS fur das 21. Jahrhundert deutlich abnimmt, sollte die Technologie erst ab 2050 zur
Verfigung stehen (vgl. Abb. 1-10). Entsprechend steigen die durch die Kosten des Klima-
schutzes bewirkten diskontierten Konsumverluste (vgl. Abb. 1-11), denn das Kostensen-
kungspotenzial von CCS fir den Klimaschutz ist in den n&chsten vier Dekaden am gréf3ten.
Allerdings verandert eine spatere Verfugbarkeit der CCS-Option weder die kumulierten
Menge der reduzierten Emissionen noch den Zeitpfad der Reduktion entscheidend (vgl. Abb.
1-12).
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Abb. 15-10 Optimale kumulierte Menge an sequestriertem Kohlenstoff zwischen 2000 und 2100 in Abhangig-
keit vom Zeitpunkt der Verfigbarkeit dieser Technologie (Eigene Berechnungen).
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Abb. 15-11 Diskontierte Konsumverluste in %, die durch die Kosten des Klimaschutzes entstehen, in Abhan-
gigkeit vom Zeitpunkt der Verfiigbarkeit dieser Technologie (Eigene Berechnungen).
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Abb. 15-12 CO,-Emissionspfade bei unterschiedlichen Zeitpunkten der Verfugbarkeit von CCS (Eigene
Berechnungen).

Die Ergebnisse kénnen wie folgt erklart werden: Wenn CCS erst mit Verzogerung zu Verfi-
gung steht, ist es aus heutiger Sicht lohnender, von Beginn an die Forderung der REG zu
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forcieren. Denn nach 2050 steigen die Kosten der Extraktion der fossilen Energietréger stark
an, was eine ausgiebige Nutzung von CCS nach 2050 weniger attraktiv werden lasst; in
Folge der Kostensteigerung der fossilen Energietrager steigen die Opportunitatskosten des
Klimaschutzes bei unveranderten Annahmen Uber die Lernkurven der REG in den ersten vier
Jahrzehnten am starksten, wenn die CCS-Option nicht zur Verfliigung steht.

Insgesamt besteht der Beitrag von CCS zur Umsetzung einer ambitionierten Klimapolitik
darin, unabhangig vom Zeitpunkt einer grof3skaligen Markteinfiihrung die Kosten zu verrin-
gern. Je nachdem ob CCS nun friher oder spater implementiert wiirde, fallen diese Kosten-
reduktionen unterschiedlich hoch aus.

15.3 Anforderungen an einen institutionellen Rahmen fir CCS

Die Einfihrung und Umsetzung einer Klimaschutzoption ist mit weit reichenden Konsequen-
zen institutioneller Natur verbunden. Dabei sind einerseits die fir CCS spezifischen Kosten
und Risiken zu beachten, andererseits aber auch die Mdglichkeit, CCS als zuséatzliche Kli-
maschutzoption in ein Portfolio bereits bestehender ordnungspolitischer Instrumente zu
integrieren.

Im Folgenden werden verschiedene Aspekte identifiziert und erdrtert, die im Rahmen einer
Regulierung von CCS bericksichtigt werden missen. Ausgangspunkt ist dabei, welche
Folgerungen sich aus den Modellergebnissen des vorigen Abschnitts fur die Diskussion
zwischen ,Cap and trade“-System und Technologieprotokoll als tibergeordneter Herange-
hensweise an Klimaschutzvereinbarungen ziehen lassen. AnschlieRend sollen kritische
rechtliche Aspekte einer institutionellen Regelung von CCS herausgearbeitet werden, er-
ganzt durch einen exemplarischen Uberblick der bestehenden Regelungen in den USA,
Japan, der EU und Deutschland. AnschlieRend werden internationale Herausforderungen an
einen institutionellen Rahmen skizziert, die die Ergebnisse der konomischen Analyse in
Abschnitt 1.2 aufnehmen und auf einen geeigneten Einbau in das internationale Klimaregime
Zielen.

Die Entwicklung eines geeigneten institutionellen Rahmens ist Herausforderungen auf meh-
reren Ebenen ausgesetzt:

- Zeitliche Dimension: Der langfristige Zeithorizont von CCS verlangt besondere Be-
achtung; der Umgang mit Folgen von Leckage muss Uber weit mehr als einige Jahr-
zehnte geregelt sein.

- Ré&aumliche Dimension: Lokale Risiken (etwa fiir Okosysteme in der Nahe einer Spei-
cherstatte) und globale Auswirkungen (d.h. die mogliche Gefahrdung von Klima-
schutzzielen durch Leckage aus Speichern) sind geeignet zu erfassen.

- Inhaltliche Dimension: Neue Konzepte sind erforderlich, um CCS sinnvoll in das glo-
bale Klimaschutzregime einzubetten. Lokale Risiken missen dagegen in bestehende
Regelungssysteme eingebettet werden.

Am Rande sei bemerkt, dass die Implementierung eines institutionellen Rahmens auf die
Zustimmung demokratischer Souverane angewiesen ist; die 6ffentliche Wahrnehmung von
CCS darf daher nicht auRer Acht gelassen werden. Derzeit wird CCS in der Offentlichkeit
zwar mit Skepsis bedacht, insbesondere im direkten Vergleich zu anderen Klimaschutzoptio-
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nen, allerdings besteht ein grofRes Informationsdefizit (IPCC 2005), so dass eine vertiefende
Information und Diskussion der Option CCS in der Offentlichkeit ratsam scheint.

15.3.1 Die Basis eines institutionellen Rahmens: ,Cap and trade® versus
Technologieprotokoll

Die Modellergebnisse verweisen auf ein zentrales Dilemma der gegenwartigen Klimaschutz-
politik: Die REG sind die zentrale Option, auf Dauer eine emissionsarme Energieversorgung
zu ermoglichen, und CCS wird als eine Option angesehen, um die Kosten des Ubergangs zu
senken (siehe auch Bauer 2005). Die Kostensenkungspotenziale beider Optionen werden
aber erst realisiert, wenn es zu ausreichenden Investitionen kommt. Diese Investitionen
werden jedoch nicht getatigt, wenn die Zertifikatspreise fir Emissionsrechte nicht ansteigen.
Die Zertifikatspreise kdnnen aber nicht steigen, wenn es nicht zu weiter gehenden Emissi-
onsvereinbarungen kommt. Diese Vereinbarungen werden hinausgezdgert, weil die Ver-
tragsstaaten meinen, Klimaschutz sei teuer; andererseits kdbnnen seine Kosten nicht gesenkt
werden, wenn nicht investiert wird.

Steigt darlber hinaus der Olpreis, wenn auch nur voriibergehend, so werden damit Investiti-
onen in den Sektor der Ressourcenextraktion gelenkt, mit denen die verfiigbaren Reserven
vergrofRert werden konnen, wodurch die volkswirtschaftlichen Kosten des Klimaschutzes
weiter steigen.

Es sind wohl genau diese Zusammenhénge, die hinter der Debatte um ein Technologiepro-
tokoll auf der einen Seite und ein ,cap and trade“-System auf der anderen Seite stehen: Die
Vertreter von Technologieprotokollen erwarten nicht, dass multilaterale Abkommen frih
genug kommen, um eine hinreichend schnelle Entwicklung emissionsarmer Energietechno-
logien zu erméglichen. Die Entwicklung dieser Technologien ist jedoch n6tig, um die Kosten
des Klimaschutzes innerhalb vertretbarer Grenzen zu halten.

Auf der anderen Seite kdnnen die Vertreter von ,cap and trade“-Ansétzen fir ihre Position
geltend machen, dass es ohne Vorgaben fir Emissionsminderungen keinen Anreiz gibt,
CCS und REG in groRem Malstab einzufiihren. Langfristig also kann ein Technologieproto-
koll alleine keinen effektiven Klimaschutz garantieren. Eine Kombination von Technologie-
protokoll und ,cap and trade” kénnte durchaus eine Moglichkeit bieten, Bewegung in die
internationalen Klimaverhandlungen zu bringen. Zum Erfolg dieses Ansatzes konnte die
Option CCS durch ihr kostensenkendes Potenzial beitragen; gleichzeitig erweist sich fir
CCS eine gezielte Technologieférderung dann als sinnvoll, da die Einfihrung von CCS
innerhalb der ndchsten Dekaden den hdchsten volkswirtschaftlichen Gewinn nach sich zieht.
Eine groRe Bedeutung kommt daher der Férderung von Pilotprojekten auch mit éffentlichen
Mitteln zu — nicht nur fir CCS, sondern auch fir REG und Effizienzsteigerungen. In Kapitel
8.3.6 wird auf die Bedeutung von Pilotprojekten naher eingegangen.

15.3.2 Identifizierung kritischer rechtlicher Aspekte

Folgerungen aus dem Vorsorge- und Verursacherprinzip des Umweltrechts

Das Umweltrecht basiert auf grundlegenden Prinzipien, die als normative Richtschnur fir die
Regelung von CCS gelten kénnen; sie finden auf deutscher, européischer und internationaler
Ebene - teils in unterschiedlicher Formulierung und Schwerpunktsetzung — Anwendung
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(Kloepfer 2004).° Unter den Prinzipien ist in erster Linie das Vorsorge- sowie das Verursa-
cher- und Gemeinlastprinzip fir CCS von Bedeutung.

Das Vorsorgeprinzip fordert den Gesetzgeber zu praventivem Schutz auch vor potenziellen
Gefahren in der Zukunft auf. Angesichts der Langfristigkeit der Speicherung von CO, und
daraus erwachsender Folgewirkungen muss ein institutioneller Rahmen geeignete Regelun-
gen fur den Umgang mit kiinftigen Risiken definieren.

Konkret muss der rechtliche Rahmen fiir CCS also in der Lage sein, die Verantwortung und
Haftung fur kunftige Risiken, insbesondere die Leckage von CO,, Uber lange Zeitraume
sicherzustellen: Schaden in der Speicherformation werden maoglicherweise erst bekannt,
wenn das fir die Sequestrierung in die Lagerstatte verantwortliche Unternehmen nicht mehr
existiert. Es durfen keine Anreize gesetzt werden, die rechtliche und monetére Verantwor-
tung auf spatere Generationen zu verschieben. Geeignete Rahmensetzungen bestehen
dafir global noch nicht (IPCC 2005).

In diesem Zusammenhang ist auch das Verursacherprinzip von Relevanz: Kosten von Um-
weltschdden werden grundsétzlich dem Verursacher zugerechnet; wenn dieser aber nicht
festgestellt werden kann oder die Anwendung des Verursacherprinzips zu schweren wirt-
schaftlichen Stérungen fuhren wirde, muss die Allgemeinheit die Kosten nach dem Gemein-
lastprinzip tragen. Fur mogliche aus der Sequestrierung entstehende Schaden heif3t das: Zu
vermeiden sind Regelungen, die die Verantwortung fur Risiken aus CCS von den durchfiih-
renden Unternehmen weg auf den Staat schieben; es besteht aber eine Letztverantwortung
des Staats, insbesondere fur den Fall, dass das Unternehmen zum Zeitpunkt auftretender
Schéden nicht mehr besteht (siehe auch WBGU 2006).

Definition einer akzeptablen Leckagerate

Neben der unvermeidlichen langsamen Leckage aus CO,-Speichern kann es aufgrund von
Storfallen beim Einfangen, Transportieren und Speichern von CO, zum pl6tzlichen Austritt
groRBerer Mengen von CO, kommen. Wegen des Risikos gravierender lokaler Schaden flr
Okosysteme und die menschliche Gesundheit diirfen Grenzwerte nicht tiberschritten werden:
Regelungen dafir konnen sich allerdings an vorhandene Regelungen anlagentechnischer
Storfalle anschlieRen (IPCC 2005).

Die langsame, aber langfristig wirksame Leckagerate ist nur bis zu einem bestimmten Maxi-
mum akzeptierbar, da sie die globale Klimaschutzwirkung und mégliche damit erfillite Emis-
sionsminderungsverpflichtungen konterkariert. Die damit verbundenen Probleme und LG6-
sungsvorschlage werden in Abschnitt 1.3.4 und 1.3.5 naher betrachtet.

Auswahl und Genehmigung der Lagerstatten

Die Auswahl der Lagerstatten muss gleichzeitig den Kriterien Sicherheit gegen Storfélle,
geringer langfristiger Leckage und Kosteneffizienz genligen: Unternehmen werden dabei
versuchen, einerseits die Kosten der Auswabhl sicherer Lagerstéatten zu externalisieren, zum
anderen das Risiko des Ausgasens ebenfalls auf Dritte, z.B. den Staat, abzuwalzen.

% Fir das Recht der Europaische Union siehe Art. 174 1l 2 EGV, eingefiihrt durch die Einheitliche Europaische
Akte (1986). Die ausdriickliche Einfihrung in das deutsche Recht erfolgte durch Art. 34 des Einigungsver-
trags (1990).
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Im Sinne des Verursacherprinzips wird es darauf ankommen, Anreize fur die Unternehmen
zu schaffen, sichere Lagerstatten zu suchen und die Haftung fir mdgliche Leckagen zu
Ubernehmen. Dabei sollten die Haftungsregelungen zugleich technischen Fortschritt in
Richtung einer VergroRerung der Sicherheit anstol3en (vgl. etwa Perrings 1989). Anderer-
seits fordert das Gemeinlastprinzip, geeignete Regelungen fir den moglichen Ausfall des
Betreiberunternehmens zu treffen.

Uberwachung und Kontrolle der Lagerstatten

Die Uberwachung der Lagerstatten ist notwendig, um die Menge des gespeicherten CO, zu
kontrollieren bzw. den durch Leckage entweichenden Anteil zu bestimmen und mogliche
Sanktionen verhdngen zu kdnnen. Neben der Frage, ob es technisch tGberhaupt mdoglich ist,
Leckageraten in der GroRenordnung von z.B. unter 0,1 % zu messen, ist der Zeitraum zu
definieren, in dem die Uberwachung erfolgen soll.

Far Zeitrdaume von etwa 30 Jahren existieren Vorschlage, diese Aufgabe von privaten Firmen
Ubernehmen zu lassen (Wilson 2004). Aufgrund der prinzipiell Gber Jahrtausende zu si-
chernden CO,-Einlagerung stellt sich die Frage, wie und durch wen — im Lichte des Vorsor-
ge- und Verursacherprinzips — die langfristige Uberwachung der Lagerung garantiert werden
kann. Gegen eine alleinige Verantwortung der 6ffentlichen Hand spricht, dass dadurch eine
Wettbewerbsverzerrung zu Ungunsten anderer Klimaschutzoptionen entstehen kdnnte
(Dietrich und Bode 2005).

Zuweisung von Verantwortlichkeiten bzw. Haftung

Die im Zusammenhang mit CCS entstehenden Verantwortlichkeiten und Haftungsfragen
lassen sich in drei Bereiche unterteilen®:

- erstens die operationale Verantwortlichkeit und Haftung in Zusammenhang mit den in
der Verfahrenskette notwendigen Prozessen,

- zweitens die in-situ Haftung fir die bei einem Stoérfall entstehenden Schaden am lo-
kalen Okosystem oder Gesundheitsgefahrdungen,

- drittens die Verantwortlichkeit fir Leckagen mit Blick auf die Folgen fur den Klima-
schutz, auch um bereits bei Planung und Sequestrierung Anreize fur die bestmdgli-
che Lagerung zu erzeugen.

Der Umgang mit den ersten Bereichen kann zwar aus bestehenden Regelungen (beispiels-
weise der Sicherheit bei Herstellung, Transport und Lagerung von chemischen Produkten)
weiterentwickelt werden, problematisch ist es allerdings, beziiglich der Abwagung von Verur-
sacher- und Gemeinlastprinzip und damit der Aufteilung von Risiken zwischen Betreiberfir-
men und Staat Einigkeit zu erzielen. Dagegen kann die Verantwortung fir die Klimafolgen
nicht ohne weiteres durch Weiterentwicklung bestehender Regelungen abgedeckt werden:
Die potenziell langen ZeitrAume zwischen einem Schaden und der den Schaden verursa-
chenden Sequestrierung erschweren die Anwendung bestehender haftungsrechtlicher Rege-
lungen, und die Verletzung individueller Rechtsgititer infolge der durch Leckage bewirkten
negativen Wirkung fur den Klimaschutz ist schwerlich nachweisbar (Dietrich und Bode 2005).

Die Regelung der Verantwortung ist aul3erdem der Herausforderung ausgesetzt, auf die
Ausbreitung von Lagerstéatten Uber Staatsgrenzen hinweg zu reagieren: Sequestriertes CO

% Fir eine vertiefende Diskussion vgl. de Figueiredo et al. (2006).
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kann gewollt oder — durch Leckage zwischen geologischen Formation — ungewollt Grenzen
Uberschreiten (IPCC 2005); auch deswegen muss CCS in ein internationales Regelungssys-
tem eingebunden werden. Bei der kontrovers diskutierten Einspeisung von CO; in internatio-
nale Gewasser verkompliziert sich das Problem weiter: Internationale Konventionen, insbe-
sondere die Londoner Konvention zum Schutz der Meere von 1972, sind hier als erhebliche
rechtliche Hirden einzubeziehen (IPCC 2005).

15.3.3 Relevante ordnungsrechtliche Vorschriften in ausgewéhlten Staaten und der
EU

In diesem Abschnitt wird die existierende, fur CCS relevante ordnungsrechtliche Situation in
den USA, Japan, der Europdischen Union und Deutschland kurz zusammengefasst (vgl.
Darstellung in Flachsland 2005, S. 165ff und Referenzen darin).®* Fiir die rechtliche Einord-
nung ist es relevant, dass die Sequestrierung von CO, abgesehen von ersten Pilotprojekten
bisher immer als Teil eines industriellen Prozesses durchgefihrt wurde und nicht aus Grin-
den des Klimaschutzes: Beispielsweise kann bei der Olférderung CO; in die Lagerstatte
gepresst werden, um die Olausbeute zu verbessern (enhanced oil recovery). Aus diesem
Grund und wegen der bei CCS angestrebten, die bisherigen Operationen um GroélRenord-
nungen Ubersteigenden Mengen und LagerzeitrAume lasst sich die geltende rechtliche
Situation nicht auf zukiinftige CCS-Projekte (ibertragen.®? Die Rechtslage ist daher teilweise
noch ungeklart und bedarf weiterer Untersuchungen.

USA

In den USA werden Abfallstoffe bereits seit den 30er Jahren des vergangenen Jahrhunderts
in geologische Formationen sequestriert. Nach Problemen vor allem mit Verseuchungen des
Trinkwassers wurde in den 80er Jahren von der Bundesbehtérde EPA (Environmental Pro-
tection Agency) das so genannte UIC (Underground Injection Control) Programm erlassen.
Diese bundesweite Regulierung haben 34 Staaten zusatzlich mit eigenen Vorschriften erwei-
tert.

Kernpunkt des UIC ist die Klassifikation der fir die Sequestrierung genutzten Bohrungen in
verschiedene Kategorien. Dabei umfasst die erste Kategorie die Lagerung von Miull und
Sondermill in versiegelten Gesteinsformationen, die von den Trinkwasserreservoirs durch
undurchlassige Schichten getrennt sind. Sie mussen den hochsten Sicherheitsstandards
genugen und verursachen die hdchsten Regulierungskosten. Die zweite Kategorie betrifft die
Forderung und Sequestrierung von Substanzen im Rahmen der Energieproduktion (enhan-
ced oil recovery). Fir sie gelten vergleichbare Standards, wenngleich ihre Zulassung weni-
ger streng gehandhabt wird. Die anderen Regulierungskategorien werden fiir regulare CCS-
Operationen voraussichtlich nicht relevant sein.

Die Vorschriften zum Bau von Transportleitungen besagen im Wesentlichen, dass der Bau
einer Transportleitung einen so genannten Right of Way (ROW) voraussetzt. Uber die Ertei-
lung eines ROW wird von der Federal Energy Regulatory Commission (FERC) in Hinblick auf

%1 Neben der ordnungsrechtlichen Situation ist die Behandlung von CCS im Rahmen des EU-Emissionshandels
zu beachten. Dazu sei auf die Literatur (Dietrich und Bode 2005) verwiesen.

%2 Die bei derzeitigen CCS Pilotprojekten (z.B. Weyburn, Sleipner, Ketzin) sequestrierten Mengen CO; sind um
GréRenordnungen kleiner, als dies bei gro3skaligen CCS Projekten mit dem Ziel ambitionierten Klimaschut-
zes der Fall ware.
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maogliche o6kologische Folgen und das bestehende offentliche Interesse an der jeweiligen
Transportleitung entschieden.

Japan

Eine besondere Rolle unter den in der Entwicklung von CCS fihrenden Staaten nimmt
Japan ein, weil dort aufgrund der geographischen und geologischen Situation die Einlage-
rung nicht in geologischen Formationen, sondern vorwiegend in den Ozeanen erfolgen
kénnte.®®

Ein besonderes damit verbundenes Problem ist die mégliche Beeintrachtigung der ,biologi-
schen Pumpe® der Ozeane: es handelt sich dabei um die durch Phytoplankton erfolgende
Bindung von atmosphéarischem CO, an der Wasseroberflaiche und den darauf folgenden
Transport in tiefere Schichten. Gelangt verklapptes CO, wieder an die Oberflache, so wird
dort der pH-Wert erniedrigt, was eine Reduzierung der Pumpleistung zur Folge hat. Zudem
sind die 6kologischen Folgen von erhdhten CO,-Konzentrationen in marinen Systemen
weitgehend unbekannt (vgl. auch die ausfuhrliche Darstellung in Kapitel xxx).

Europaische Union und Deutschland

Eine Regulierung von CCS wirde wahrscheinlich auf Ebene des Europarechts erfolgen, zum
einen wegen einer partiellen Zusténdigkeit der EU fiur die Umweltpolitik der Gemeinschaft
(gemal Art. 174 EGV), zum anderen wegen der mdoglichen Grenzuberschreitung bei der
Speicherung.

In der Direktive 96/61/EC wird eine Liste industrieller Anlagen, vornehmlich Punktquellen
gréRerer Emissionen, beschrieben, die einer behérdlichen Genehmigung bedirfen. Obwohl
die fir CCS bendtigten Anlagen nicht in dieser Liste zu finden sind und gewisse Probleme
hinsichtlich einer zukunftigen Aufnahme existieren, so wird zumindest deutlich, dass Anlagen
dieser Art prinzipiell innerhalb des EU-Rechts genehmigungspflichtig sind.

Hinsichtlich méglicher Verschmutzung oder Verseuchung von Trinkwasser ist in der Europe-
an Water Framework Direktive festgeschrieben, dass Frischwasserreservoire in keinster
Weise verunreinigt werden durfen. Auch hier stellt sich die Frage, wie Risiken durch CCS in
dieses Rahmenwerk integriert werden kdnnen.

Im geltenden europaischen Recht kdnnte das abgetrennte CO, entweder gar nicht als Abfall,
als regulérer Abfall (waste) oder sogar als Sonderabfall (hazardous waste) deklariert werden.
Bis jetzt ist zwar noch keine Einordnung erfolgt, eine Zuordnung zu einer der beiden Abfall-
gruppen erscheint allerdings wahrscheinlich. Eine Kategorisierung der Lagerung von CO; als
Abfallentsorgung kdnnte die Einfuhrung von CCS blockieren, da die unterirdische Lagerung
von Stoffen, die nach der Deponierung physische, chemische oder biologische Veranderun-
gen erfahren,® in der EU explizit untersagt ist. Weitere abfallrechtliche Probleme entstehen,
falls der abgeschiedene CO,-Strom mit als giftig deklarierten Substanzen (z.B. Schwermetal-
len) kontaminiert wéare.

Erganzend zum Umweltrecht der EU sind nationale Gesetze zu beachten, darunter in
Deutschland das Bundesberggesetz zur unterirdischen Lagerung natirlicher Gase, das

% Die im Abschnitt 8.3.2 erwahnte Londoner Konvention stellt die Umsetzung allerdings vor rechtliche Hindernis-
se.

Im Fall von CO; kénnten das zum Beispiel chemische Reaktionen mit anderen Stoffen oder Phasenverande-
rungen in Folge von zu erwartenden unterirdischen Migrationsprozessen sein.
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Kreislaufwirtschafts- und Abfallgesetz, das Wasserhaushaltsgesetz und das Bundesimmissi-
onsgesetz.

Alle angefiihrten Gesetze beinhalten Uberschneidungen beziiglich notwendiger Genehmi-
gungen fur CCS. Die Integration in bereits bestehende Regulatorien bringt also einige Prob-
leme mit sich. Vermutlich wirde CCS deshalb kiinftig innerhalb eines eigenen, speziell dafir
zu erlassenden Rahmenwerks reguliert werden.

15.3.4 CCSim Rahmen des Kyoto-Protokolls

Ansatze globaler Regulierungen entstehen in erster Linie im Rahmen multilateraler Vereinba-
rungen. Fur CCS ist dabei in erster Linie die UN-Klimarahmenkonvention und ihre Ausgestal-
tung durch das Kyoto-Protokoll relevant. Flexiblen marktorientierten Mechanismen (Zertifi-
katshandel, Joint Implementation und Clean Development Mechanism) kommt im Kyoto-
Protokoll eine Schlisselrolle zu, um die vereinbarten Emissionsreduzierungen kosteneffizient
zu erreichen. CCS kodnnte als emissionsmindernde Mafl3nahme in die flexiblen Mechanismen
einbezogen werden.

Derzeit ist CCS im Rahmen der Klimarahmenkonvention (UNFCCC) nicht explizit vorgese-
hen. In der Uberarbeiteten Version der ,IPCC Guidelines on National Greenhouse Gas
Emission Inventories”, die noch 2006 erscheinen soll, werden allerdings erstmals Richtlinien
zur Definition und Messung der durch CCS sequestrierten und gegebenenfalls wieder ent-
weichenden Emissionen definiert:*> CCS wird dabei als Technologie eingeordnet, die Emis-
sionseinsparungen erma@glicht, die in den nationalen Treibhausgas-Inventaren zu beriicksich-
tigen sind (Eggleston 2006).

Die mdgliche Wanderung des gespeicherten CO, Uber Staatsgrenzen hinweg stellt eine
Herausforderung dar, insbesondere wenn es zum CO,-Fluss zwischen einem Annex B-Land
und einem Nicht-Annex B-Land kommt (IPCC 2005). In den erwahnten Richtlinien wird
Leckage aus Speichern dem Emissionsinventar desjenigen Staates zugerechnet, auf dessen
Gebiet die Sequestrierung vorgenommen wurde (Eggleston 2006).

SchlieRlich schlagen sich derzeit noch bestehende technische Unsicherheiten in der Uber-
wachung der Speicher und Messung der Leckageraten als Unsicherheiten in der Berech-
nung der Emissionsminderung nieder (IPCC 2005). Die Richtlinien sehen hierfur eine von
Fall zu Fall zu spezifizierende Kombination aus Mess- und Modellierungsverfahren vor
(Eggleston 2006).

Angesichts der Unsicherheiten Uber die Leckage-Raten spricht sich der WBGU dafir aus,
sequestriertes CO, nicht im vollen Umfang als vermiedene Emission zu werten; neben
regulativen Vereinbarungen wie einem festen Abschlag von der Emissionsmenge schlagt der
WBGU marktwirtschaftliche Haftungsmechanismen vor, insbesondere das Instrument der
Carbon Sequestration Bonds, die in Kapitel 8.3.5 vorgestellt werden (WBGU 2006).

Wird CCS als Vermeidungsoption ins Kyoto-Protokoll einbezogen, so konnen CCS-Projekte
auch uber die flexiblen Instrumente Clean Development Mechanism (CDM) und Joint Imple-
mentation (JI) abgewickelt werden. Eine Entscheidung dazu wird auf der kommenden Ver-
tragsstaatenkonferenz der UNFCCC im November 2006 erwartet. In den zusténdigen Gre-

% Dabei wird ausschlieRlich CCS mit geologischer Speicherung betrachtet.
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mien wird im Vorfeld insbesondere die 6konomische Anreizwirkung der flexiblen Instrumente
im Zusammenspiel mit CCS sowie die Frage nach der Aufteilung der langfristigen Haftung
zwischen den beteiligten Staaten diskutiert (Wuppertal-Institut 2006).°

15.3.5 Carbon Sequestration Bonds: Ein Vorschlag fir die Regulierung der
Verantwortung fur CO,-Speicherung

Bei der Regulierung von CCS kame es darauf an, kritische Unsicherheitsparameter systema-
tisch in den institutionellen Rahmen mit einzubeziehen und Anreize zu schaffen, anhand
derer sich die Optionen CCS und REG auf eine komplementare Weise entwickeln und er-
ganzen kénnen (vgl. Abschnitt 1.2.1).

In diesem Zusammenhang ist die besondere Eigenschaft von CCS, dass es sich nicht um
eine so genannte Backstop-Technologie handelt, die langfristig und dauerhaft zur Losung
des Klimaproblems eingesetzt werden kann, weil die Lagerkapazitdten und die fossilen
Ressourcenbesténde beschrénkt sind. Es handelt sich bei dieser Option um eine Technolo-
gie, die eine wichtige Briickenfunktion fir den Ubergang in eine durch REG und Energieeffi-
zienz gepragte Energiewirtschaft darstellen kann. Diese Funktion durfte um so wichtiger
sein, je spater oder langsamer das Kostensenkungspotenzial der REG mobilisiert werden
kann.

Die Sicherheit der Speicher (d.h. die Leckagerate) stellt einen Unsicherheitsfaktor dar, der
tber den Emissionshandel des Kyoto-Protokolls hinaus eines eigenen Risikomanagements
bedarf. Das Instrument Carbon Sequestration Bonds (im Folgenden: CSB, die Darstellung
folgt im weiteren Edenhofer et al. 2004, siehe auch WBGU 2006) ist bislang der einzige
Vorschlag dazu. Es setzt einen CO,-Emissionshandel voraus bzw. modifiziert ihn und ist
insofern mit dem marktorientierten Ansatz des derzeitigen Kyoto-Protokolls vereinbar. Das
Instrument CSB versucht das Schliisselproblem zu l6sen, wie einerseits die Verwendung von
Speichern mit niedriger Leckage gefdrdert und andererseits mit der verbleibenden Leckage
und den Klimafolgen umgegangen werden kann.

Im Folgenden stellen wir die beiden Varianten und ihre jeweilige Wirkung auf die Speichersi-
cherheit vor. Die Varianten schlieen sich allerdings nicht aus, sondern kénnten kombiniert
werden. Im Anschluss argumentieren wir, dass oOffentlich geférderte CCS-Pilotprojekte in
beiden Fallen die Wirksamkeit des CSB-Systems und damit der globalen Regulierung
verbessern: Indem Pilotprojekte die Verlasslichkeit von Informationen tber CCS erhtdhen,
gleichen sie Marktverzerrungen aus, die andernfalls die Erfolgschancen des Instruments
CSB mindern kénnten.

Variante 1: CSB als Instrument zusétzlich zu Emissionsrechten

Die maximale Schadenshéhe bei Leckage von gespeichertem CO; lasst sich in monetéaren
GrolRen ausgedriickt einfach ermitteln: Es ist die Menge von CO,, das aus der geologischen
Formation entweicht, multipliziert mit dem zum Zeitpunkt des Austritts herrschenden Zertifi-
katspreis der Emissionen. Entweicht CO, aus einer geologischen Formation, so wird die

% Einige Energiekonzerne (z.B. Shell, BP) setzen sich derzeit bereits aktiv fiir eine Einbindung von CCS in den
CDM ein (PointCarbon 2006). Da aber noch groBe Unsicherheiten beztglich der Risiken von CCS bestehen,
kritisieren Umweltorganisationen, z.B. Greenpeace, die Einbindung von CCS in den CDM-Mechanismus, da
auf diese Weise die Risiken in die Entwicklungslander exportiert wiirden (vgl. Greenpeace 2005).
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Atmosphare als ,Lager” fur das CO, genutzt; fur diese Nutzung wurde aber kein Preis ent-
richtet. Darum muisste im Fall des Entweichens das Unternehmen fiir diese Nutzung der
Atmosphare ein Zertifikat kaufen.

Da die Menge an Zertifikaten nicht zunimmt, steigt der Zertifikatspreis. Damit wird den Inves-
toren, Verbrauchern und Unternehmern signalisiert, dass die Nutzungsrechte der Atmospha-
re knapper sind, als sie urspriinglich dachten.

Mit dieser Lésung allein wird man jedoch nicht verhindern, dass sich Unternehmen bei der
Lagerung in geologischen Formationen spekulativ verhalten. Das Management eines Unter-
nehmens konnte darauf spekulieren, dass das CO, erst entweicht, wenn das Unternehmen
nicht mehr existiert, der Zertifikatspreis langfristig sogar sinkt oder sich langst ein anderes
Management mit dem Schaden herumzuschlagen hat. Ist der Zeithorizont der Investoren und
Manager kirzer als der vermutete Zeithorizont des Entweichens von CO, und die Risikobe-
reitschaft hoch, so kann auch die Lagerung in weniger langzeitstabilen geologischen Forma-
tionen fir die Investoren ein Geschaft sein, da das Risiko auf die spateren Generationen
abgewalzt werden kann. Es kommt daher vor allem darauf an, im Voraus einen Anreiz dafir
zu schaffen, dass Unternehmen aus Eigeninteresse CO, in mdglichst sicheren Formationen
lagern.

Die Einfuhrung von Carbon Sequestration Bonds eroffnet die Méglichkeit eines verninftigen
Risikomanagements: Jedes Unternehmen, das CO, in geologische Formationen einlagern
will, muss einen Bond im Wert der eingelagerten CO,-Menge kaufen. Aus der Sicht des
Unternehmens ist dieser Bond ein Vermdgenstitel, der auf der Aktivseite seiner Bilanz er-
scheint. Das Unternehmen garantiert fur die Laufzeit des Bonds, dass das CO, in der geolo-
gischen Formation verbleibt. Ist dies tatséchlich der Fall, so wird der Bond verzinst (in der
Hohe eines langfristigen Wertpapiers) an das Unternehmen zuriickbezahlt. Der Bond wird
jedoch alle drei Jahre durch eine noch ndher zu bestimmende Umweltbehdrde abgewertet,
es sei denn, das Unternehmen kann zweifelsfrei mit geeigneten Methoden nachweisen, dass
das CO, in der geologischen Formation verblieben ist. Entweicht CO,, so wird der Bond
teilweise entwertet und das Unternehmen muss die Forderung an die Umweltbehérde zum
Teil abschreiben.

Der an die Umweltbehtrde gefallene Betrag kann zur Subventionierung der erneuerbaren
Energien verwendet werden. Diese Zweckbindung soll dazu dienen, die Ubergangszeit zu
einem klimafreundlichen Energiesystem madglichst kurz zu halten. Die Subventionierung
kann umgekehrt als Kompensation fiir den erlittenen Wettbewerbsnachteil der erneuerbaren
Energien interpretiert werden. Entweicht in der Zwischenzeit aber gelagertes CO, aus den
geologischen Formationen, wird wertvolle Zeit, die fir einen kostengunstigen Umbau des
Energiesystems nétig gewesen ware, vertan. Insofern stellt der Bond eine Art Versiche-
rungspramie gegenuber riskanten und unsicheren CO,-Minderungsaktivitaten dar.

Die Carbon Sequestration Bonds mussen auf Markten handelbar sein: Das Unternehmen
kann dann seine Bonds verkaufen und sich so liquide Mittel verschaffen. Die Unternehmen
werden ihre Bonds aber nur dann verkaufen kénnen, wenn sie den Kaufern eine verbesserte
Verzinsung bieten kénnen als ein risikoloses Wertpapier. Wie hoch dieser Risikoaufschlag
sein wird, h&ngt davon ab, wie hoch die Kéufer das Risiko einschéatzen, dass der Bond
abgewertet wird. Das Unternehmen kann nur dann einen hohen Bondpreis erzielen, wenn es
die Kaufer davon Uberzeugen kann, dass die Deponie sicher ist.
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Es besteht also ein Anreiz fir die gesamte Branche, das Vertrauen in die Bonds nicht zu
unterminieren. Durch die drohende Abwertung der Bonds wird der Sicherheitsstandard der
geologischen Formation zu einem marktfahigen Gut. Unternehmen werden namlich einen
Anreiz haben, leistungsfahige Kontrolltechniken zu entwickeln, die den Verbleib von CO, in
den geologischen Formationen nachweisen. Je besser dieser Nachweis gelingt, um so héher
liegt der Vermogenswert der Bonds. Da die CSB handelbar sind, kdnnen Anleger ihr Ver-
trauen in die CCS-Technologie dadurch ausdriicken, dass sie Bonds kaufen. Je hoher das
Vertrauen in der Offentlichkeit, um so héher der Kurs. Damit wére fir die Offentlichkeit die
Moglichkeit geschaffen, sich tber Investitionsentscheidungen an der Entscheidung tber den
Einsatz von CCS zu beteiligen.

Variante 2: CSB als spezielle Emissionsrechte

In der zweiten Variante wird durch Ausgabe der CSB die Einhaltung einer Emissionsober-
grenze sichergestellt. Der CSB ist damit kein separates Werkzeug mehr, sondern ist voll in
das Zertifikathandelssystem integriert. Voraussetzung ist also die Implementierung eines
solchen Handels und die Festlegung einer entsprechenden Emissionsobergrenze.

Wie in der ersten Variante sind Unternehmen bei CCS verpflichtet, eine bestimmte Menge an
Bonds zu kaufen, und zwar ebenfalls bereits vor der Sequestrierung. Ein Bond stellt einen
Vermogenstitel dar, der auf Markten sofort gehandelt werden kann, wenn sich fur ihn Kaufer
finden. Die Kaufer dieser Titel tragen dann aber selbst das Risiko, dass der Wert Kursverlus-
te erleidet, wenn er erst spater auf die entstehenden Emissionen angerechnet wird; erst
dann ware der Bond zum Emissionsrecht mutiert. Der Bond soll aber solange kein Emissi-
onsrecht erhalten, bis nicht eindeutig belegt werden kann, zu welchem Anteil CO, bestandig
gelagert werden konnte.

Nach einer bestimmten Latenzzeit wird durch eine unabhangige Umweltbehérde tberpruft,
wie hoch der Anteil dauerhaft gelagerten CO, tatsachlich ist. Fir sicher gelagertes CO, wird
die Blockierung der Bonds aufgehoben und er kann wieder verkauft werden. Damit ist sicher
gestellt, dass die Emissionsschranke nicht tberschritten wird. Ferner wird erreicht, dass es
fur Unternehmen profitabel ist, méglichst sicher zu deponieren.

Im Vergleich zur ersten Variante wird der Sicherheit der Lagerung ein hdherer Stellenwert
beigelegt: Eine hoher als erwartet ausfallende Leckage hat nicht nur eine monetare Bond-
Entwertung zur Folge, sondern den Verlust tatsachlicher Emissionsrechte.

15.3.6 Die Rolle von Pilotprojekten: Ausgleich von Marktverzerrungen

Die erfolgreiche Steuerung der Leckage-Risiken durch CSB ist durch zwei Prozesse Markt-
verzerrungen ausgesetzt: a) Liquiditdtsbeschrankungen, b) Soziale Herden-Effekte und
Zeitinkonsistenzen. Pilotprojekte, die vom Staat initiiert und mit offentlichen Mitteln gefordert
werden, kénnten diese Prozesse vermeiden (Held et al. 2006).

a) Liquiditatsbeschrankungen: Implizit setzen beide Varianten gut funktionierende Kapital-
markte voraus. In der Realitdt kann es allerdings zu Liquiditdtsbeschrdnkungen kommen:
Banken konnten Kredite Uberteuern und potenzielle Kaufer der CSB zu niedrige Preise
bieten, wenn sie die Risiken verschiedener Alternativen der Speicherung félschlicher Weise
Uberschatzen, da den Kapitalmarkten Informationen Uber die kinftigen Leckage-Raten der
Alternativen fehlen, also eine asymmetrische Informationsstruktur vorliegt. Pilotprojekte
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konnten dem Kapitalmarkt die bendtigten Informationen zur Verfiigung stellen. AnschlieRend
waren die Kapitalmarkte in der Lage, die weitere Verbesserung der CCS-Technologie effi-
zient und ohne weitere staatliche Steuermechanismen zu férdern.

b) Soziale Herden-Effekte und Zeitinkonsistenz: Beim Transfer von CSB werden Erwartun-
gen Uber Risiken ausgetauscht. Bei grofRer Unsicherheit Uber kiinftige Leckage-Raten dirf-
ten die Marktteilnehmer dazu tendieren, das Kaufverhalten anderer Teilnehmer zu tuberneh-
men, statt eigene Risikoabwagungen anzustellen. Anfangs dirfte dabei das Risiko unter-
schatzt werden (da Leckage wahrscheinlich eher in fernerer Zukunft problematisch ist); zeigt
sich spater, dass das Vertrauen in CCS zu grof3 war, sinken die Preise fir CSB. Dies zwingt
andere Sektoren, ihre Emissionen starker zu senken, oder bewegt sogar den Staat zur
Lockerung der Obergrenze fiir Emissionen. Umgekehrt kann eine Uberschatzung des Risi-
kos auf Dauer einen Anreiz fir andere bewirken, potenzielle Emissionsbeschrankungen nicht
durchzufuhren. Der Markthorizont fir CSB ist folglich zu kurz, um eine rationale Einschét-
zung der Risiken zu ermdglichen. Dem Staat kommt in dieser Situation die Aufgabe zu,
durch finanzielle Férderung von Pilotprojekten die Zeitinkonsistenz zu bereinigen, indem er
dem Markt signalisiert, dass er auch auf lange Sicht an der Beibehaltung seiner Emissions-
obergrenze und an CCS mit niedrigen Leckageraten interessiert ist. Auf internationaler
Ebene investiert der Staat damit gleichzeitig in seine Reputation, seine Klimaschutzverpflich-
tung einzuhalten.

Die im Rahmen der Identifizierung kritischer rechtlicher Aspekte herausgestellte Letzt-
verantwortung des Staates als Folge des Gemeinlastprinzips (siehe Kapitel 8.3.2) sollte sich
also auch darin &uf3ern, dass der Staat durch die Initiation von Leuchtturmprojekten seine
dauerhafte Verantwortung fir einen erfolgreichen Klimaschutz frihzeitig betont: Letzt-
verantwortung ware in diesem Sinne keine Aufgabe, die erst in ferner Zukunft ansteht.

Die Carbon Sequestration Bonds stellen insgesamt ein innovatives Instrument dar, um
einerseits das Risiko der Gefahrdung von Klimaschutzzielen durch Leckage zu minimieren
und um andererseits eine plausible Aufteilung der Verantwortung zwischen Unternehmen,
Investoren und Staat zu erreichen (WBGU 2006). Mit der Nutzung eines Marktinstruments
konnte es ferner gelingen, die Offentlichkeit wie erwahnt lber Investitionsentscheidungen in
die Beurteilung von CCS einzubeziehen. Auch im Hinblick auf ein zunehmendes Engage-
ment etwa von Rulckversicherungen und ,,Griinen Fonds” im Klimaschutz dirfte der Einsatz
eines Marktinstrument zur Haftungs- und Sicherheitsregulierung eine sinnvolle Wahl darstel-
len.

15.3.7 CCSin der Kyoto-Architektur nach 2012: Eine mdgliche Strategie fur die EU

Die Herausforderung einer auf die Zeit nach 2012 gerichteten Klimaschutzpolitik liegt darin,
durch wirksame internationale Abkommen die richtigen preislichen Anreize fir Investitionen
in emissionsmindernde Technologien zu setzen (siehe Abschnitt 1.2.2 und 1.3.1).

Die Europaische Union hat sich zu einem Klimaschutzziel von maximal 2°C Anstieg der
globalen Mitteltemperatur bis zum Jahr 2100 verpflichtet; dieses Ziel ist durch einen Allein-
gang nicht erreichbar. Die européaischen Emissionsminderungsziele gehen zwar weit tber
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die Verpflichtungen anderer Hauptemittenten hinaus.®’ Die Frage ist aber, ob die EU damit
fur die anderen Hauptemittenten glaubwuirdig ankiindigt, dass Europa auch tatséchlich eine
Politik verfolgen und umsetzen wird, die zum einen die vereinbarten europaischen Minde-
rungsziele erreicht, zum anderen aber auch international fur die anderen Hauptemittenten
einen Anreiz bietet, ambitionierte Emissionsminderungsziele anzustreben.

Uberzeugende Anreizsysteme werden bendtigt, um zu verhindern, dass sich Nationalstaaten
erfolgreich als ,free rider* im Klimaschutz verhalten kdnnen. Dies wird umso eher der Fall
sein, je schneller die beteiligten Akteure lernen, dass Klimaschutz mit vergleichsweise mode-
raten Kosten verbunden ist und durch Wachstumspotenziale (ausgelost etwa durch den
Export innovativer Energietechnologie) vielleicht sogar eine Zusatzdividende abwirft.

Zu den derzeit grof3ten Herausforderungen der internationalen Klimapolitik gehort es, Staa-
ten zur Ubernahme und Einhaltung von Emissionsreduzierungen zu verpflichten, die derzeit
keine solche Verpflichtung Ubernehmen — sei es, dass sie dem Kyoto-Regime mit Skepsis
begegnen (z.B. USA), oder dass sie als Transformations- oder Entwicklungsland nicht in die
festen Verpflichtungen des Annex B eingebunden sind (z.B. China). Die Einfiihrung von CCS
als Instrument kdnnte die Chancen dafir verbessern; damit steigen gleichzeitig aus Sicht der
EU die Chancen, die eigenen ambitionierte Klimaschutzziele erreichen zu kdnnen. Die
Einschatzung, dass die Option CCS die Bereitschaft zur Ubernahme von Emissionsreduzie-
rungen steigert, kann im Beispiel der USA und Chinas wie folgt untermauert werden:

Seitens des Department of Energy der USA wird CCS als das zentrale Klimaschutzelement
gesehen, wenn fur amerikanische Sichtweise engagierte Klimaschutzziele (z.B. Stabilisie-
rung auf heutigem Niveau) verfolgt werden; auRerdem ist CCS ein wichtiger Bestandteil der
Asia Pacific Partnership.

China wird in den nachsten beiden Dekaden einen starken Ausbau seiner Kraftwerkskapazi-
taten vornehmen — der Bestand an Kohlekraftwerken wird sich bis 2030 verdreifachen (IEA
2002). Es entsteht also bereits heute ein potenzieller Markt fir CCS. Die jetzigen Teilneh-
merstaaten des Kyoto-Protokolls kdnnten nun La&nder wie China oder Indien grof3ziigig mit
Emissionsrechten ausstatten, die im Wesentlichen deren business-as-usual-Pfad der Emis-
sionen entsprechen. Zugleich kdnnte ein internationaler Fond diese Emissionsrechte aufkau-
fen und soweit stilllegen, dass der Preis fir CO, zumindest in dem Umfang steigt, wie CCS
rentabel wird (von Weizsacker 2004).

Allerdings ist zu befirchten, dass das Stilllegen der Zertifikate einen hohen Preis fordern
wird. Europa musste sich Uberproportional an der Finanzierung des Klimaschutzes beteili-
gen. Diese Finanzierungslast kann Europa nur dann vermindern, wenn es gleichzeitig ge-
lingt, den Einstieg in eine Uberzeugende Technologiepolitik zu finden, die es zum Ziel hat,
CCS-Technologien, aber auch REG, selber schnell zur Marktreife und zum grof3skaligen
Einsatz zu fuhren. Europa kénnte dann hoffen, CCS-Techniken zu exportieren; méglicher-
weise wirden sich damit die Kosten, die mit dem Aufkauf der Zertifikate verbunden waren,
amortisieren.®®

" Die EU strebt eine Reduktion der CO»-Emissionen um 15-30 % bis 2020 und 60-80 % bis 2050 (gegeniuber

1990) an.
Spieltheoretisch formuliert handelt es sich bei dem Kauf und dem Stilllegen der Zertifikate um eine Seitenein-
zahlung.
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Das Potenzial der CCS-Option zur Globalisierung des Marktes fir Emissionszertifikate und
somit die Mdglichkeit rascher Emissionsminderungen sollte aber nicht Uberschatzt werden;
CCS kann eine Brucke zwischen dem heutigen Energiesystem und einem erst in Konturen
greifbaren Energiesystem der Zukunft sein. Die meisten Energieanalysen zeigen, dass die
REG neben der Effizienzsteigerung in einem Energiemix der Zukunft eine entscheidende
Rolle spielen, dabei aber in ein Portfolio von Technologien eingebunden sind, zu dem auch
CCS vor allem aus der globalen Perspektive einen entscheidenden Beitrag leisten durfte: Zur
Senkung der Kosten und damit als Anreiz in internationalen Klimaverhandlungen.
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Anhang (Allgemeiner Teil)

17 Anhang (Allgemeiner Teil)

Al Stoffeigenschaften von CO;

Kohlendioxid (CO,) ist ein geruch-, geschmack- und farbloses, nicht brennbares und - in
normaler Atemluftkonzentration von ca. 0,04 Vol% - ungiftiges Gas. Mit einem spezifischen
Gewicht von 1,85 kg/m® (bei 15°C und 1 bar) ist es rund 1,5 mal so schwer wie Luft und sinkt
daher in hoher Konzentration zu Boden. Der zulassige Hochstwert am Arbeitsplatz (MAK-
Wert) betragt 0,5 % oder 5.000 ppm (parts per million). Da Kohlendioxid den Luftsauerstoff
verdrangt, fihren Konzentrationen ab 7..8% in der Atemluft innerhalb von
30 bis 60 Minuten zum Tod durch Ersticken.

Wie aus dem Phasendiagramm (vgl. Abbildung) zu erkennen ist, liegt CO, unter Normalbe-
dingungen (1,0 bar / 15°C) gasformig (g) vor und gefriert bei einer Temperatur von -78°C.
Gefrorenes CO, wird als Trockeneis bezeichnet. Unterhalb von 5,8 bar geht es bei Warme-
zufuhr direkt vom festen (s) in den gasférmigen Zustand Uber (sog. Sublimation). Die flissige
Phase (I) existiert nur oberhalb des Tripelpunktes (TP) von 5,8 bar und -57°C. Der Tripel-
punkt ist dadurch gekennzeichnet ist, dass alle drei Phasen nebeneinander stabil sind. Zu
Transportzwecken bei Umgebungstemperatur kann CO, also durch Kompression auf bei-
spielsweise 100 bar verflissigt werden. Im flissigen Zustand steigt die Dichte (z.B. auf
824 kg/m® bei 15°C und 51 bar) an, so dass weit geringere Volumenstréme bewaltigt werden
missen als im gasférmigen Zustand. Im uberkritischen Gebiet (Uk) oberhalb des kritischen
Punktes (KP) von 74 bar und 31°C liegt CO; in einer einheitlichen Phase mit konstanter
Dichte (464 kg/m®) vor.

75,
P/bar P/bar _|
kritische
Isotherme 74
73 Uberkritisch
738 | e o ]
P - 31,5°C
(s) 72
= g), uk-31,0°C
581 _
] saasssnanssnnnnsennn TP (g), 71 30 4oc
10131 ..., T = ’
: : = 29,9°C
| I
-78 -56,6 +31 0,07 009 011 0,13 0,15
T/°C V/I-mol-

Abb. A 1 Phasendiagramm (p/T-Diagramm, links) und p/V-Diagramm (rechts) von Kohlendioxid (Reininger,
Schubert 1999)

In der folgenden Tabelle sind wichtige chemische und thermodynamische Kenngréf3en von
CO; zusammengefasst.

Tab. A 1 Chemisch-thermodynamische Eigenschaften von Kohlendioxid (CO>)

Ordnungszahl 6
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Molmasse 44,01 kg/kmol
Relative Dichte gasférmig (Luft = 1) 1,53 -
Dichte gasformig (15°C/ 1 bar) 1,85 kg/m®
Dichte flussig?  (-50°C/6,84 bar) 1156 kg/m®
(0°C / 34,86 bar) 928,8 kg/m®
(15°C / 50,85 bar) 823,8 kg/m®
(31,06°C /73,84 bar) 463,7 kg/m®
Dichte fest ~1.550 kg/m®
Siede- / Gefrierpunkt (bei 1 bar) -78,5 °C
Tripelpunkt 5,81 bar
-56,6 °C
Kritischer Punkt 73,84 bar
31,06 °C
" pei Sattigung

Quelle: (Dubbel 1990), (Reininger, Schubert 1999], (Richter 2003)

A2 CO»- Trennverfahren

Es existieren grundlegend verschiedene technische Verfahren, die zur Brenn- und Rauch-
gasdekarbonisierung eingesetzt werden kénnen. Im Folgenden werden die Verfahren be-
schrieben, ihre charakteristischen Eigenschaften vorgestellt und im Anschluss daran hin-
sichtlich eines mdglichen Einsatzes in Systemen zur CO,-Sequestrierung bewertet.

Grundsatzlich lassen sich CO,-Abtrennverfahren in zwei Gruppen einteilen:
- Niedertemperaturverfahren und

- Hochtemperaturverfahren

Bei den Niedertemperaturverfahren zur CO,-Abtrennung muissen die Gase meist abge-
kuhlt und das Wasser auskondensiert werden, bevor das eigentliche Trennverfahren einge-
leitet wird. Die Niedertemperaturverfahren unterteilen sich in:

- Chemische Absorption in organischen und anorganischen Ldsungen (Alkohol-
Amine, Alkalicarbonate, etc.)

- Physikalische Absorption in organischen und anorganischen Lésungen (Methanol,
Propylencarbonat, Wasser)

- Adsorption an Festkérpern (Molekularsiebe, Aktivkohle, etc.)
- Tieftemperaturverfahren
- Membranverfahren

Die Absorptionsverfahren (chemische und physikalische) mit Lésungen sind Stand
der Technik, ihre Eignung fir die CO,-Abtrennung wurde vielfach in Gasreinigungs-
verfahren und der CO,-Anreicherung demonstriert. Die meist eingesetzten Losungen
sind: Ethanolamine (mono-, di-, tri- Ethanolamine), Kaliumcarbonat, Propylencarbo-
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Anhang (Allgemeiner Teil)

nat, Methanol (Rectisol), Polyethylenglykol-Dimethylether (Selexol) etc. Das erprob-
teste Verfahren ist die Abscheidung von CO, aus den Rauchgasen mit MEA (Mo-
noethanolamin). Seit 1991 wird z. B. eine CO,-Wasche mit MEA-L6sung (20 %) in ei-
nem 300 MW Heizkraftwerk in Shady Point (Oklahoma) betrieben. Die tagliche CO,-
Produktion von 200 t wird in der Lebensmittelindustrie verwendet. Amine werden
durch die Verunreinigungen im Rauchgas wie z.B. Staub, SO,, NO, und O, geschaé-
digt, daher ist die Reinigung des Rauchgases Voraussetzung fir die Abscheidung
durch Amine /Hendricks 1994/

In Adsorptionsanlagen kénnen fir die CO,-Abscheidung Zeolith-Molekularsiebe,
Aktivkohle, Aluminiumoxid, Silicagel etc. eingesetzt werden. Die Technologie ist
Stand der Technik, allerdings wurde sie in der Kraftwerkstechnik bis jetzt nicht einge-
setzt. Das meistangewandte Verfahren ist die Druckwechselabsorption (Pressure
Swing Adsorption, PSA) basierend auf Molekularsieben. Ein wesentlicher Nachteil
der Molekularsiebe ist ihre Affinitat fir Wasser. Demzufolge muss das Wasser vor der
CO,-Abscheidung auskondensiert werden.

CO; kann durch Kuhlung bereits bei Dricken von 4-5 bar aus tieferkondensierbaren
Gasmischungen auskondensiert werden (Tieftemperaturverfahren). Ein industriell er-
probtes Verfahren wurde von Exxon entwickelt (Controlled Freezing Zone). Das Ver-
fahren ist energieaufwendig, insbesondere bei Gasen mit niedrigeren CO,-
Konzentrationen. Der Vorteil dieses Verfahrens ist, dass die Abscheidung und Ver-
dichtung fir den Transport in einem Schritt erfolgt. Heute wird es bereits bei der Auf-
bereitung von Biogasen eingesetzt. In der Kraftwerkstechnik gibt es bis jetzt jedoch
keine Erfahrung.

Bei Membranverfahren wird die unterschiedliche Permeabilitit der Gase durch dunne
Membranen genutzt, um Gase zu trennen. Eine effiziente Trennung erfordert hohe Selektivi-
tat, eine grolRe Membranoberflache und hohe Permeabilitét fur die gewtinschten Gaskompo-
nenten. Diese Technik befindet sich in der Entwicklung und ist noch nicht Stand der Technik.
Heute werden die Membranen zur Gasreinigung bei kleinen Gasvolumenstromen eingesetzt.
Besonders effizient ist die Trennung von Gasen mit sehr unterschiedlichen MolekulargroRen.
Die H,-Abtrennung ist heute nahe an der Konkurrenzfahigkeit zu anderen Verfahren. Dage-
gen ist die CO,-Abtrennung aus Rauchgasen (im Wesentlichen N,/CO,-Mischungen) mit
derzeit sehr schlechter Membran-Selektivitdt weit entfernt von einer konkurrenzfahigen
Anwendung (auch fur die ndchsten 10-15 Jahre wird hier kein Durchbruch erwartet).

Hochtemperaturverfahren fur die CO,-Abtrennung basieren auf der Bindung von CO, mit
Oxiden oder Silikaten, z.B. CaO. Das Verfahren befindet sich noch in einem Entwicklungs-
stadium. Die Attraktivitat des Verfahrens besteht darin, dass die CO,-Abscheidung bei hohen
Temperaturen erfolgt, so dass die (teerbeladenen) Brenngase eines Vergasungsprozesses
ohne Abkuhlung, z.B. auf eine Turbine geleitet werden kénnen. Auf diese Weise kann eine
Effizienzsteigerung gegentber herkdmmlichen CO,-Abscheideverfahren (z.B. Wa&sche)
erreicht werden. Sinnvollerweise ist der Einsatz von diesen Systemen bei SK-IGCC (Stein-
kohle GuD-Kraftwerke) und gasgefeuerten GuD-Kraftwerken (GuD) vor der Verbrennung
oder direkt im Verbrennungsraum angedacht. Die CO,-Bindung erfolgt bei Temperaturen
unterhalb der Gleichgewichtstemperatur. Der Absorbent muss nach der Absorptionsphase
regeneriert werden. Die Regenerierungstemperatur liegt ca. 50-100°C oberhalb der Gleich-
gewichtstemperatur.
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Im Folgenden werden die Verfahren kurz zusammenfassend dargestellt und bewertet:
1. Chemische / physikalische Absorption
2. Adsorption an Festkorper
3. Tieftemperaturtechnik
4. Membranverfahren
5. Hochtemperaturverfahren

Der theoretische spezifische Energiebedarf fir die unten ausgefilhrten Trennverfahren
bezieht sich auf die Abtrennung von CO, aus Rauchgasen /ZSW 1996/. Bei den Werten
muss zwischen thermischer und elektrische Energie unterschieden werden. In der Praxis
liegen diese Werte (teilweise) viel hoher, sie mussen daher mit Vorsicht bewertet werden.
Entscheidend ist der erzielte Kraftwerkswirkungsgrad.

1. Chemische/ Physikalische Absorption
Verfahrensbeschreibung

Die chemische oder physikalische Absorption von CO; in Lésungen ist eine industriell er-
probte Abtrenntechnik. Bei der chemischen Absorption wird CO, chemisch an organischen
oder anorganischen Molektlen gebunden. Bei der physikalisch wirkenden Absorption verhalt
sich die Beladung des Loésungsmittels mit CO, anndhernd linear mit dem CO,-Partialdruck.
Die involvierten Bindungsenergien sind viel schwécher als bei der chemischen Absorption.
Dies macht sich bei der Regeneration bemerkbar. Nach dem Auswaschen von CO, aus
Rohgasen muss die gesattigte Losung regeneriert und das CO, riickgewonnen werden. Bei
der Regenerierung werden die Lésungen bei chemischer Absorption erhitzt, bei physikali-
scher Absorption entspannt.

Theoretischer spezifischer Energiebedarf [MJ/kg CO;] (nach /ZSW 1996/)
Chemische Absorption: 1,08 (MEA, bei 50 % Zurickhaltungsgrad)
1,95 (MEA bei 90% Zurickhaltungsgrad)
Physikalische Absorption: 0,1
Erreichbarer Riickhaltegrad
Chemische Absorption: 90 %
Physikalische Absorption: 60 — 80 %
Einsatzbereiche / Erfahrung

Die Technologie ist Stand der Technik. Ob physikalische oder chemische Wasche eingesetzt
wird, hangt von dem CO,-Partialdruck ab. Unterhalb von 10 bar gilt: chemische Absorption,
oberhalb: physikalische Absorption.

Mdogliche Einsatzbereiche:
CO,-Abscheidung aus Rauchgasen (Kohlekraftwerke, GuD, SK-IGCC)
(z.B. in Shady Point, Oklahoma, 200 t CO,/Tag fir Lebensmittelindustrie, ABB-Technologie)
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Vor- und Nachteile / CO,-Vermeidungskosten / Kraftwerkseffizienz

Da die Betriebstemperatur bei chemischer Absorption um die 50-60°C liegt (bei physikali-
scher Absorption darunter) muss das zu absorbierende Gas abgekihlt und gereinigt werden
(SOy, NOy, Staub, etc.). Dadurch verliert man Energie in Form von fiihlbarer Warme. Die
Kraftwerkstechnik muss der Absorption mit L6sungsmitteln angepasst werden (z.B. die
Gasreinigung, O,-Konzentration). Die spezifischen Investitionen, z.B. bei einem GuD, stei-
gen um etwa 87-93 %, der Gesamtwirkungsgrad der Schaltung liegt um 48-55 % deutlich
niedriger als ohne CO,-Abscheidung. Die CO,-Vermeidungskosten liegen im Bereich von 32-
49 US$/tCO,. Fir ein Kohlekraftwerk liegt der Gesamtwirkungsgrad mit 33 —37 % deutlich
niedriger als bei einem konventionellen Kraftwerksprozess ohne Abgasdekarbonisierung. Die
spezifischen Investitionskosten steigen um etwa 80 %. Fir die spezifischen CO—
Vermeidungskosten werden in der Literatur Werte genannt, die in einem Bereich von 47 — 49
US-$ je vermiedene Tonne CO; liegen. Ein Vorteil des Verfahrens ist, dass heutige Kraft-
werke damit nachgeriistet werden kénnen.

Technische Grenzen / Erforderlicher F&E-Aufwand
- Stabilisierung der Flissigkeiten:

Die meisten Losungsmittel (vor allem Amine) unterliegen einer zeitlichen Degradation, die zu
Verlusten fuhrt mit daraus resultierenden Umweltauswirkungen (Amine sind giftig!). Die
meisten Lésungsmittel sind korrosiv und verursachen damit Werkstoffprobleme. Die Degra-
dation der Losungsmittel hadng stark von der Konzentration der Gasverunreinigungen ab
((Rauchgas), z. B. SO, und NOy).

- Langzeit-Demonstration des Gesamtsystems (Kraftwerk + CO,-Abscheidung) ist
erforderlich.
- Entwicklung korrosionsbestandiger Werkstoffe

Zeitpunkt der Verflugbarkeit fiir den grof3technischen Einsatz

Die Technologie ist verfugbar, sie wird bereits zur CO,-Herstellung aus Kraftwerksabgasen
fur die Lebensmittelindustrie und Erdélférderung eingesetzt. Es fehlt die Langzeiterfahrung
mit Grol3kraftwerken.

2. Adsorption an Festkorper
Verfahrensbeschreibung

In Adsorptionsanlagen fiir CO,-Abscheidung kdnnen Zeolith-Molekularsiebe, Aktivkohle,
Aluminiumoxid, etc. eingesetzt werden. Das meistangewandte Verfahren ist die Druckwech-
seladsorption (PSA) basierend auf Molekularsieben. Die Adsorption geschieht mit physikali-
schen Kraften (van der Waals). Nach der Adsorptionsphase folgt die Regenerierung mit
Druckabsenkung. Der Adsorber kann auch thermisch regeneriert werden (Temperaturwech-
seladsorption, TSA) oder auch in einem Kombiverfahren durch Druck- und Temperaturwech-
sel (PTSA). Molekularsiebe haben die héchste CO,-Adsorptionskapazitat pro kg im Vergleich
zu anderen Materialien.

Spezifischer Energiebedarf [MJ/kg CO;] (nach /ZSW 1996/)
2,9 (Molekularsiebe, PSA, TSA)
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Erreichbarer Riickhaltegrad
90 %
Einsatzbereiche / Erfahrung

Das Verfahren ist Stand der Technik. Bis jetzt wurde es nur fir kleine Gasstréme eingesetzt.
Es liegt keine Erfahrung zum Einsatz dieser Verfahren bei grof3en Gasvolumenstromen (z.B.
Kraftwerke) vor.

Vor- und Nachteile / CO,-Vermeidungskosten / Kraftwerkseffizienz

Es ist ein relativ einfaches und erprobtes Verfahren. Fur groRe Gasstrome wurde es bis jetzt
nicht eingesetzt. Das Verfahren ist wegen des gro3en energetischen Aufwands zur CO.-
Abscheidung in einem Kraftwerk weniger attraktiv. Die Investitionsmehrkosten sind nicht sehr
hoch. Der Energieverbrauch ist bei der PSA am niedrigsten (ca. 1/3 verglichen mit der TSA).

Ein wichtiger Nachteil ist die Affinitat der Molekularsiebe fur Wasser. Aus diesem Grund
muss das Wasser vor der CO,-Abtrennung auskondensiert werden. Berechnungen zeigen,
dass sich die Stromkosten bei fast allen Kraftwerkstypen beim Einsatz einer CO,-
Abscheidung mit einer PSA verdoppeln wirden.

Technische Grenzen / Erforderlicher F&E-Aufwand

Das Verfahren ist ausgereift, aber nicht relevant fur die CO,-Abscheidung in Kraftwerken.
Neue Entwicklungen, wie z.B. Metalloxid-Gele kdnnten das Verfahren jedoch aufwerten.

Zeitpunkt der Verfligbarkeit fiir den grof3technischen Einsatz

Die Technologie ist verfiuigbar, ist aber fur die Kraftwerkstechnik weniger attraktiv. Neue
Entwicklungen sind eventuell in ca. 20 Jahren einsatzfahig.

3. Tieftemperaturtechnik
Verfahrensbeschreibung

CO; kann durch Kihlung bereits bei Driicken von 4-5 bar aus tieferkondensierbaren Gasmi-
schungen auskondensiert werden. Die zu prozessierenden Gasgemische missen vorher
getrocknet werden.

Spezifischer Energiebedarf [MJ/kg CO;] (nach /ZSW 1996/)
4,35

Erreichbarer Riickhaltegrad

90 %

Einsatzbereiche / Erfahrung

Das Verfahren ist sehr energieaufwendig, insbesondere bei Gasen mit niedrigeren CO,-
Konzentrationen. In der Vergangenheit wurde es zur CO,-Gewinnung aus Gasen mit CO,-
Konzentrationen > 90 Vol.% eingesetzt. Heute wird die Tieftemperaturtechnik bereits bei der
Aufbereitung von Biogasen (CO, + CH,) eingesetzt. Mit Kraftwerkstechnik gibt es bis jetzt
keine Erfahrung. Ein zukinftiger Einsatz des Verfahrens wére bei IGCC (O,) und Verbren-
nung mit O,/CO,-Verfahren denkbar. Aus energetischer Sicht ist der Einsatz jedoch sehr
fraglich.
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Vor- und Nachteile/ CO,-Vermeidungskosten / Kraftwerkseffizienz

Das zu reinigende Gas muss wasserfrei sein (grol3er Nachteil). Das Verfahren ist nur far
Gasstrome mit grof3er CO,-Konzentration anwendbar. Der Vorteil dieses Verfahrens ist, dass
die Abscheidung und die Verdichtung fir den Transport in einem Schritt erfolgt. Grof3techni-
sche Anwendungen sind nicht in Sicht. Rechnungen fur ein IGCC und O,/CO,-Kraftwerk
zeigen, dass durch kryogene CO,-Abscheidung die Kraftwerkseffizienz um 14 bzw. 18 %
zuriickgeht. Die Investitionen steigen um ca. 80 % an. Eine andere mdgliche Anwendung
besteht bei BZ-Kraftwerken, wo CO, sehr konzentriert anfallt. Der Vorteil des Verfahrens
besteht darin, dass CO, in einem Prozessschritt direkt flussig/fest anfallt.

Technische Grenzen / Erforderlicher F&E-Aufwand
Verfahrensoptimierung:

- Reduzierung des Energiebedarfs

Zeitpunkt der Verflugbarkeit fiir den grof3technischen Einsatz

Die Technologie ist verfigbar. Die beste Einsatzmdoglichkeit wird bei den Karftwerken mit
0,/CO,- Verbrennung und SOFC gesehen, die in 15 -20 Jahren kommerziell verfigbar sein
kénnen.

4, Membranverfahren
Verfahrensbeschreibung

Beim Membranverfahren wird die unterschiedliche Permeabilitdt der Gase durch dunne
Membranen genutzt, um Gase zu trennen. Eine effiziente Trennung erfordert hohe Selektivi-
tat, eine groRe Membranoberflache und hohe Permeabilitat fir die gewinschten Gaskompo-
nenten im Vergleich zu den anderen Gasen im Gemisch. Als Membranmaterial kénnen
Polymere, Metalle oder Keramikstoffe eingesetzt werden.

Spezifischer Energiebedarf [MJ/kg CO;] (nach /ZSW 1996/)
1,15

Erreichbarer Riickhaltegrad

60 %

Einsatzbereiche / Erfahrung

Die CO,-Abscheidung mit Membranen kdnnte bei GuD- (Reformierung oder Verbrennung mit
0O,) und SK-IGCC-Kraftwerken vor oder nach der Verbrennung eingesetzt werden. Allerdings
ist die Membrantechnologie noch nicht Stand der Technik.

Vor- und Nachteile/ CO,-Vermeidungskosten / Kraftwerkseffizienz

Beim Einsatz zur CO,-Abscheidung bei GuD- oder IGCC-Kraftwerken mit O, (in situ CO.-
Abtrennung vor Verbrennung) liegt die GuD-Kraftwerkseffizienz mit 48-50 % um 8-10 Pro-
zentpunkte niedriger als bei einem konventionellen Kraftwerk. Der Wirkungsgrad eines KS-
IGCC-Kraftwerks mit Membranabscheidung liegt mit 35-39% um 6-10 Prozentpunkte niedri-
ger als beim IGCC ohne CO,-Abscheidung. Die spezifischen Investitionskosten liegen um
33-54% Uber denen eines IGCC ohne CO,-Abscheidung. Die CO,-Vermeidungskosten
liegen im Bereich von 18-40 US$.
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Technische Grenzen / Erforderlicher F&E-Aufwand

- Entwicklung von effizienten Membranen fir die CO,-Abtrennung

- Entwicklung von Reaktorkonzepten fir in situ CO,-Abtrennung mit Hochtemperatur-
Membranen

- Entwicklung von Hochtemperaturmembranen fur die O,-Abtrennung

- Entwicklung von Reaktoren fur die Trennverfahren

- Entwicklung von Turbinen fir Hp-reiche Gase

Zeitpunkt der Verflugbarkeit fiir den grof3technischen Einsatz

Das Verfahren ist nicht Stand der Technik, es wird frihestens in 10-15 Jahren verfligbar
sein. Die Technologie befindet sich in einem Entwicklungsstadium, vor Allem die Selektivitat,
Permeabilitat und Stabilitat (bei hohen Temperaturen) missen verbessert werden. Interes-
sant ist die Kombination Membran-Absorptionslosung. Diese Entwicklung befindet sich im
Laborstadium.

5. Hochtemperaturverfahren
Verfahrensbeschreibung

Die Hochtemperaturverfahren zur CO,-Abtrennung basieren auf der in situ Bindung von CO,
(Verbrennung, Vergasung, Reformierung) mit Oxiden (gebranntes Kalk, Dolomit, etc.), Silika-
ten, etc. Dieses Verfahren ist noch im Entwicklungsstadium. Die Attraktivitat des Verfahrens
besteht darin, dass die CO,-Abscheidung bei hohen Temperaturen erfolgt, so dass die
Brenngase ohne Abkihlung auf die Turbine geleitet werden kdnnen. Auf diese Weise kann
eine Effizienzsteigerung gegentber herkdmmlichen CO,-Abscheideverfahren (z.B. Absorpti-
onslésungen) erreicht werden. Das COj,-Absorbermaterial wird entweder direkt in dem
Konversionsreaktor (Verbrennung, Reformierung, Vergasung, etc.) oder nachgeschaltet, z.B.
in einem Shiftreaktor, eingesetzt.

Spezifischer Energiebedarf [MJ/kg CO;]
0,8

Erreichbarer Riickhaltegrad

>90 %

Einsatzbereiche / Erfahrung

Die Hochtemperaturabscheidung von CO, kdnnte bei GuD- (Dampfreformierung) und IGCC-
Verfahren in der Vorverbrennungsphase und bei Kohlekraftwerken in der Verbrennungspha-
se eingesetzt werden. Die Hochtemperaturabsorber fir CO, befinden sich in der Entwick-
lungsphase. Vielversprechend sind naturliche Carbonate, z.B. Kalk und Dolomite sowie
naturliche und synthetische Silikate und Zirkonate. Die wichtigste Eigenschaft des Hochtem-
peraturabsorbers ist die Zyklenfestigkeit. Fir eine technische Anwendung missen die Ab-
sorber moglichst viele CO,-Absorption/Regeneration-Zyklen ohne wesentlichen Kapazitats-
verlust aushalten. Toshiba hat ein Lithium-Orthosilikat entwickelt, das angeblich ber 500
Zyklen stabil ist.

Vor- und Nachteile/ CO,-Vermeidungskosten / Kraftwerkseffizienz

Die Attraktivitat der Abtrennung von CO, bei hohen Temperaturen besteht darin, dass die
Brenngase nicht abgekihlt werden missen, so dass die Gase direkt einer Anwendung
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zugeleitet werden konnen. Sogar Teere im Produktgas kénnen in diesem Fall ohne Proble-
me verwertet werden. Die CO,-Absorption ist exotherm, die Reaktionswarme kann in den
Prozess integriert werden. Ein Nachteil des Verfahrens ist die Regeneration des geséttigten
Absorbents. Hierfir kommt im Wesentlichen ein Temperaturwechsel in Frage. Durch wieder-
holte Absorption/Regeneration wird die Absorberstruktur zerstért und verliert mit der Zeit die
Eigenschaft, CO, aufzunehmen. Die Anwesenheit des Wassers beschleunigt diesen Pro-
zess.

Bis jetzt fehlt ein technischer Einsatz von diesen Materialien zur CO,-Abtrennung.
Technische Grenzen / Erforderlicher F&E-Aufwand

- Entwicklung von zyklenstabilen Materialien, die méglichst viele Absorption/Desorption-
Zyklen aushalten ohne wesentliche Anderung in der Absorptionskapazitat.

Prozessdesign:

- Entwicklung von Reaktor/ Prozesskonzepten fir die in situ CO,-Abtrennung.

- effiziente Regeneration.

Zeitpunkt der Verflugbarkeit fiir den grof3technischen Einsatz

Das Verfahren ist nicht verfugbar. Mdglicher technischer Einsatz in ca. 15-20 Jahren.
6 Fazit

Die CO,- Abscheidung in Kraftwerken verursacht nach heutigem Kenntnisstand Wirkungs-
gradverluste von 6 bis 14 Prozentpunkte. Um die gleiche Nennleistung halten zu kdnnen,
verbrauchen die Kraftwerke um 15-35 % mehr Brennstoff und die Investitionen steigen um
30-120 %.

Die Absorption in Lésungen ist Stand der Technik und kann bei allen Kraftwerkstypen
(heutigen oder zuklnftigen) zur CO,-Abscheidung aus Rauchgasen eingesetzt werden. Die
Rauchgasentkarbonisierung in konventionellen Kohlekraftwerken mit Absorptionsiésungen
ist von allen CO,-Abscheidevarianten die unginstigste.

Ein hohes Potential verspricht man sich von Verfahren mit einer CO,-Abscheidung vor der
Verbrennung (Membranen, Hochtemperaturverfahren), wenn sie mit neuen Kraftwerksty-
pen kombiniert werden wie:

- GuD mit Dampfreformierung
- IGCC
- Kraftwerke mit Oxyfuel- Prozess (Verbrennung mit O,/CO,)

Hierfur ist F&E im Bereich Membranen fur CO, und O,, Wasserstoffturbinen, Kraftwerks-
technik und Hochtemperaturabsorber erforderlich. Mit einem grof3technischen Einsatz kann
in ca. 15-20 Jahren gerechnet werden.

Das Tieftemperaturverfahren kann dort eingesetzt werden, wo CO, mit Konzentrationen
tber 90 % anfallt, z.B. bei Kraftwerken mit O,/CO,-Verbrennung, Hochtemperatur-
brennstoffzellen (SOFC) oder Chemical Looping, etc. Hierfur ist Kraftwerksentwicklung
erforderlich. Der grofdtechnische Einsatz kann in 15-20 Jahren erwartet werden.

Arbeitsgemeinschaft WI, DLR, ZSW, PIK 11



A2 CO2- Trennverfahren

Eine wirtschaftlich glinstige Losung bietet die CO,-Abscheidung vor der Verbrennung bei
IGCC-Kraftwerken mit O,. Mit einer kommerziellen Verflugbarkeit rechnet man in 15-20
Jahren.

Es ist zu vermerken, dass eine effiziente CO,-Abscheidung mit Kraftwerkstechnologien
gekoppelt ist, die heute noch nicht Stand der Technik sind. Die Membrantechnologien wer-
den langfristig eine wesentliche Rolle in der Reduktion des Energiebedarfs und Investitionen
bei CO,-Abscheidung spielen. Die sauerstoffionenleitenden Membranen kénnen in Kombina-
tion mit dem Oxyfuel-Verfahren zu einer wesentlichen Reduktion des Energiebedarfs bei
COz-Abscheidung fihren.

12 RECCS-Projekt
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zu Kap.7: CCS-Projekte in der weltweiten Ubersicht

Weltweit gibt es gegenwartig (Stand August 2006) weit Uber 100 Projekte zum Themenbe-
reich der CO,-Abtrennung und Speicherung. Einen guten Uberblick und Einstieg in die
weltweiten Aktivitdten ermdoglicht das ,Intergovernmental Panel on Climate Change* (IPCC)
http://www.ipcc.ch/ sowie die beiden Internetseiten unter dem Dach der IEA (international
Energy Agency): http://www.ieagreen.org.uk/ccs.html http://www.co2captureandstorage.
info/index.htm

Die Seiten sind regional und thematisch gegliedert, wodurch die Vielzahl an Information
Uberschaubar bleibt. In der nachfolgenden

sind auszugsweise die globalen Aktivitdten in den Bereichen Abtrennung und Speicherung
dargestellt.

IMC Global Inc.

Key $
© Gasification synfuels plant ™\

@ Major Pilot Plants (Post-Comb
® CO2 Separation from Natural F CCS

® Food-grade CO2/ Carbonation of br ﬁe/ Urea (Post-Combustion)
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zu Kap.7: CCS-Projekte in der weltweiten Ubersicht

Abb. A 2 weltweite Projekte zur CO»-Abtrennung

4 New CO2-EOR Pilots in
Canada

50 Acid Gas Injection in
North America

70 CO2-EOR
projects in
U.S.A.

Key
OECBM projects

©EOR projects

Fortunoso
@ Gas production field

® Saline Aquifer

Abb. A 3 Projekte zur CO,-Speicherung weltweit

Quelle: http://www.co2captureandstorage.info/docs/IEAGHGccsworldmap.pdf

Im internationalen Vergleich liegen die USA/Kanada mit 71 Untersuchungen/Projekten an
erster Stelle derjenigen, die sich mit dem Thema beschaftigen, gefolgt von Europa mit 36
und Asien mit 13 Projekten, wobei 6 davon allein von/ bzw. mit Japan durchgefihrt wer-
den/wurden.

Tab. A 2 Uberblick iiber die Forschungsbereiche der weltweit durchgefiihrten CCS-Projekte und deren regionale

Verteilung
Nord- Sid- Asien Europa MENA Australien
amerika | amerika Staaten* + Pazifik
Speicherung:
a. geologisch X X X X X
b. marin X X X
Abscheidungstechnologien X X X X
Transport X
Modellentwicklung X X
Netzwerke X X
CO2-Anwendungsoptionen X X X
Kosten X X
Monitoring X X X
Gesamtprojekte CCS 71 1 13 37 2 7

*MENA = Middle East and North-Africa

Schaut man sich die Untersuchungsschwerpunkte an (s. nachfolgende Tabelle), so wur-
den/werden 44 Untersuchungen im Bereich geologischer (davon Uber 30 in Nordamerika)
und 8 (USA und Japan) im Bereich mariner CO,-Speicheroptionen durchgefihrt. An zweiter
Stelle liegen 41 Untersuchungen mit der Zielausrichtung auf neue Technologien (insbeson-
dere in Bezug auf den Prozess der Abtrennung am Kraftwerk) gefolgt von 13 Projekten zur
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(Spezieller Teil)

Erstellung von  Modellberechnungen

und Datenbanken und 12 zu CO,-
Verwendungsméglichkeiten. Mit dem Bereich CO,-Transport und Hydratisierung® beschéf-
tigen sich 2 bzw. 1 Projekt und mit dem Themenschwerpunkt Kosten der CO,-Abscheidung
und Speicherung 4 sowie CO,-Monitoringprojekte 6 Projekte.

Abb. A 4 Uberblick iiber die regionale Verteilung der weltweit zur Zeit durchgefiihrten Vorhaben im Verhéltnis zu

gréRRten CO2-Emissionsquellen

Tab. A 3 Regionale Verteilung und Untersuchungsschwerpunkte der weltweit durchgefiihrten Vorhaben (Stand

10/06)
Anzahl Projekte Anzahl Projekte
nach Regionen nach Untersuchungsschwerpunkten
USA/Kanada 71 | Geologische Speicheroptionen 44
Europa 37 | Neue Technologien 41
Asien (davon Japan) 13(6) | CO2 Verwendungsmadglichkeiten 12
Australien 6 | Modellrechnungen/Datenbanken 13
Neuseeland 1 | Marine Speicheroptionen 8
Brasilien 1| CCS-Kosten 4
Vereinte Arabische Emirate 1 | CO2 Monitoringprojekte 6
Algerien 1 | Hydratisierung 2
Summe 131 | COz-Transport 1
Summe 131

&9 Anlagerung von Wassermolekillen an geléste lonen, erfolgt aufgrund elektrostatischer Krafte zwischen den

geladenen lonen und den Wasserdipolen.

Arbeitsgemeinschaft WI, DLR, ZSW, PIK
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zu Kap.7: CCS-Projekte in der weltweiten Ubersicht

Projekte innerhalb der EU

Die europaischen Anséatze zur CO, Minderung im Bereich der Stromerzeugung aus fossilen
Brennstoffen unterscheiden sich nicht grundséatzlich von den Aktivitdten weltweit. Generell
stehen an erster Stelle MalRnhahmen zur Effizienzsteigerung, die zum einen eine Verringe-
rung der spezifischen CO,-Emissionen bewirken und in der Regel auch 6konomisch sind.
Dariber hinaus gibt es zahlreiche weitere Mdoglichkeiten einer CO,-Abtrennung, wie sie
nachfolgend diskutiert werden. Die MalRnahmen unterscheiden sich anhand der Technik,
dem Aufwand fir die Abtrennung (z.B. Energieverbrauch und Kosten), dem Entwicklungs-
stand und somit der zeitlichen Verfiigbarkeit. Zudem unterscheiden sich die Entwicklungs-
perspektiven in unterschiedlichen Landern durch die dortigen politischen und wirtschaftlichen
Rahmenbedingungen. Neben der Effizienzsteigerung ist die Kostenreduktion bei den Ab-
trennverfahren ein weiteres vorrangiges Ziel.

Zur Einordnung der technologischen Entwicklungsperspektiven in Europa wurden die Feld-
projekte in einer Europakarte skizziert (Abb. A 5). Tendenziell orientieren sich die meisten
existierenden oder in der Planung weit fortgeschrittenen Feldprojekte an wirtschaftlichen
Rahmenbedingungen. Wie aus Abb. A 5 deutlich ersichtlich, ergibt sich daraus im Bereich
der Nordsee mit ihren zahlreichen OI- und Gasvorkommen eine Haufung der Feldprojekte.
Standorte finden sich dort, wo bei der Gasférderung das im Rohgas enthaltene CO, bei der
Gasaufbereitung abgetrennt werden muss oder bei der Ausbeutung von Ollagerstatten,
wobei CO; als Losungsmittel zur EOR (Enhanced Oil Recovery) bei nachlassender Forder-
kapazitat eingesetzt wird. Bislang ist nicht geklart, inwiefern der Einsatz von komprimiertem
CO; zu EOR oder EGR (Enhanced Gas Recovery) als Speichermdglichkeit zu bewerten ist.

Fir die CO,-Abtrennung aus Kraftwerksabgasen bzw. Entwicklung neuer Kraftwerkskonzep-
te mit anschlie@endem CO,-Transport und der Sequestrierung gibt es deutlich weniger
Feldprojekte, da dort bislang wirtschaftliche Rahmenbedingungen noch nicht zu erwarten
sind. Zum einen ist die CO,-Abtrennung im Kraftwerk mit groRem energetischen Aufwand
verbunden (Wirkungsgradverminderung, Brennstoffmehrverbrauch), zum anderen gibt es bei
der CO,-Deponierung noch ein erhebliches Informationsdefizit was das Langzeitverhalten
(Leckage, Umweltauswirkungen) betrifft.

Die Europaische Union fordert im Rahmen ihrer Forschungsprogramme die Entwicklung und
Demonstration von Technologien und Mal3inahmen zur CO,-Minderung und Speicherung.
Fur den Bereich Energie sind die Aktivitaten unter der folgenden Adresse zusammengefasst:

http://europa.eu.int/comm/research/energy/nn/nn _rt/nn rt col/article 1150 en.htm
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zu Kap.7: CCS-Projekte in der weltweiten Ubersicht

Zur Foérderung von CCS-Projekten existieren sowohl nationale als auch internationale Pro-
gramme. Im April 2005 veréffentlichte die Europdische Kommission einen ersten Entwurf
zum 7. Forschungsrahmenprogramm (FRP). Zum Thema Energie wurden insgesamt neun
aktuelle Forschungsschwerpunkte mit einer Forderung von 2.951 Mio. Euro flr den Zeitraum
2007-2013 vorgeschlagen. Wie auch schon im 6. FRP spielt im 7. FRP im Bereich der Ener-
gieforschung die CO,-Abscheidung und —Speicherung (,Near zero emission power generati-
on“ = Effizienzsteigerung) eine wichtige Rolle, von der absoluten Gewichtung her hat sie
sogar deutlich an Bedeutung gewonnen (siehe auch unter http://europa.eu.int/comm/ in-
dex_de.htm).

Des weiteren fordert die Européische Kommission im Rahmen ihrer Initiative zur Schaffung
eines europaischen Forschungsraumes (ERA) die Koordinierung entsprechender nationaler
Programme auf EU-Ebene, z. B. auf dem Gebiet der Niedrigemissionskraftwerke das ERA
Net FENCO (Fossil Energy Coaliation). Im Dezember 2005 startete die EU zusatzlich die
neue Technologieplattform zu ,,CO,-freien* Kraftwerken fiir fossile Brennstoffe.

Nachfolgend werden ausgewéhlte, vor allem von der EU unterstutzte CO,-Projekte (noch
laufende EU-Projekte orange markiert) kurz vorgestellt, unter Angabe von Zielen, Laufzeiten
und beteiligten deutschen Projektpartnern:

. CO, von der Abscheidung zur Speicherung, CO,-Speicherung in Aquiferen / CO,-
Speicherung in Kohlenstoffreservoiren / Membranen / Modellierung und Kartierung / Monitoring
und Verifikation / Physikalische Absorption / Sicherheits- und Umweltfragen, Laufzeit: 02/04 —
01/08, beteiligt: BGR.

. Speicherung von CO, aus einem Biomassekraftwerk in Aquiferen (bei Ketzin) / Model-
lierung und Kartierung / Monitoring und Verifikation / Sicherheits- und Umweltfragen, Laufzeit:
04/04 — 03/09, beteiligt: GFZ, G.E.O.S, Uni Stuttgart, RWE Power AG.

® CO,STORE CO,-Einspeicherungsprojekt in Aquiferen / Monitoring und Verifikation/ Laufzeit:
02/03 — 02/06, beteiligt: BGR.

® GESTCO Eine Abschéatzung Uber europdische Speicherpotenziale fir CO, aus der Verbrennung
fossiler Brennstoffe, Laufzeit: 06/99-12/01, beteiligt: BGR.

o Dieses Projekt untersucht eine Reihe von technischen Herausforderungen bei der Sequest-
rierung von CO, mittels ECBM-Verfahren (Enhanced Coal Bed Methane recovery), Laufzeit: 10/03
—10/06, beteiligt: Deutsche Steinkohle AG.

Towards hydrogen production wih CO, management. Ziel dieses Projektes ist die
Untersuchung mdglicher Wege zu einer kostengunstigen industriellen Wasserstoffproduktion mit
integrierter CO,-Abscheidung und —Speicherung. Die Finanzierung erfolgt durch die EU und ei-
nem Konsortium von Industriepartnern. Laufzeit 01/06 —noch offen, beteiligt: BGR.

European Network of Excellence on Geological Storage of CO,. Aufbauend auf den
Ergebnissen der bisherigen EU-Forschungsprojekte sollen die Partner dieses Netzwerkes F&E-
Aktivitaten zu CCS gemeinsam und koordiniert weiter entwickeln, um eine Spitzenposition Euro-
pas auf diesem Gebiet zu festigen, Laufzeit 04/04 — 03/09, beteiligt: BGR.

o Hier geht es um die Entwicklung CO,-freier Kraftwerkskonzepte mit einer CO,-
Abscheidung vor- bzw. integriert bei der Verbrennung (CO.-freies IGCC, Oxyfuel, Membranen),
Laufzeit: 03/04 — 03/09, beteiligt; RWE, Siemens.

d Verbundvorhaben zur Komponentenentwicklung (1. Phase) und Zusammenfihrung
in einer Pilotanlage (2. Phase) fur das Oxyfuel-Verfahren (Sauerstoffverbrennung) mit Entwicklung
von Hochtemperatur-Membranverfahren. Laufzeit: 09/04 - 2007 (1. Phase), beteiligt: sechs Lehr-
stihle der RWTH Aachen, RWE Power, E.ON, Siemens, Linde, WS-Warmeprozesstechnik. For-
derung: BMWA, MWF.

® RECOPOL Versuchsweise CO,-Einlagerung (bei Kattowitz) in nicht abbauféhigen tiefen Kohleflo-
zen, Laufzeit: 11/01-11/04, beteiligt: RWTH Aachen.

o (Innovative in Situ CO, Capture technology for solid fuel gasification) das Projekt hat zum
Ziel, bei der Braunkohlevergasung prozessintegriert speicherfahiges CO, abzutrennen (CO, >
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90%). Laufzeit 01/04-12/06, beteiligt: Uni Stuttgart, IVD.

o Das Forschungsprojekt wird von der Europdischen Union und einem Konsortium
von Industriepartnern finanziert. Ziel des Projektes ist die Erstellung eines Européischen Informa-
tionssystems zur Lage von CO,-Quellen und Speichermadglichkeiten. Dabei wird auf vorhandenen
Ergebnissen der vorangehenden Integrierten Projekte GESTCO und CASTOR aufgebaut und ins-
besondere Daten fir die neuen EU-Lander in Osteuropa hinzugefugt. Laufzeit: 01/06 — 1/09, BGR.

Zum Forschungsbereich der CO,-Sequestrierung gibt es auf EU-Ebene folgende Netzwerke:

CO,GeoNet - Der Fokus dieses Netzwerkes liegt auf der geologischen CO,-Speicherung als
eine Treibhausgasminderungsoption. Die Mitglieder kommen aus Forschung und Industrie.

CO,NET - Das ,European networking development program® zur geologischen CO,-
Speicherung, CO,-Abtrennung und Null-Emissions-Technologie-Optionen resultierte in das
.European Carbon Dioxide Thematic Network®, CO,NET. Dieses Netzwerk verbindet die
Geologischen Dienste europaischer Mitgliedsstaaten und andere Forschungseinrichtungen.

EuroGeoSurveys — Netzwerk zur Unterstiitzung der EU, indem das gesammelte technische
Know-how der Geologischen Dienste der EU Mitglieds- und Beitrittsstaaten gesammelt wird.

Eurogif - EUROGIF reprasentiert die europaische Ol-, Gasversorgungs- und Dienstleis-
tungsindustrie. ,EUROGIF brings an industry perspective to the EU in terms of their formula-
tion of both energy policy and Framework Programs for sponsored research®.

Die CATS- Initiative (Carbon Abatement Technology Strategy) der englischen Regierung ist
ein Demonstrations- und Forschungsprogramm zur Weiterentwicklung von ,Zero-Emission-
Technologies” und zur Effizienzsteigerung im Bereich der Kohlekraftwerke. Es handelt sich
um ein 10-Jahresprogramm, dessen Fokus auch auf der internationalen Zusammenarbeit in
diesem Themenbereich liegt.

Desweiteren wurde in GroRRbritannien die Carbon Capture and Storage Association
(CCSA) gegrundet. Es handelt sich dabei um einen Zusammenschluss von Firmen haupt-
sachlich aus der Energieversorgungsbranche und dem Anlagenbau, dem an einer Weiter-
entwicklung der geologischen Speicherung und der Vertretung ihrer Interessen in diesem
Bereich gelegen ist.

Erwédhnenswert ist auch das niederlandische CCS-Forschungsprogramm CATO (CO, Captu-
re, Transport and Storage in the Netherlands), welches durch das Utrecht Centre for Energy
research (UCE) geleitet und von der niederlandischen Industrie, Forschungsinstituten, Uni-
versitaten und Umweltorganisationen getragen wird. Ziel dieses Programms ist aufzuzeigen,
zu welchen Bedingungen CCS in ein nachhaltiges Energiesystem eingebunden werden kann
unter Bertcksichtigung 6konomischer, technischer, sozialer und dkologischer Gesichtspunk-
te. Gefordert wird dieses Programm mit insgesamt 25,4 Mil. Euro und hat eine Laufzeit von
2004 - 2008.

Hervorzuheben sind neben den genannten Forschungsprojekten in Europa die bereits kom-
merziell betriebenen CO,-Speicherprojekte Sleipner (Norwegen) und CRUST (NL).

In Norwegen wird eine CO,-Steuer bei der Offshore-Erdgasforderung erhoben. Dies veran-
lasste 1996 die Firma Statoil dazu, das aus dem Erdgas-Feld Sleipner mitgeférderte CO,
(Begleitgas mit einem Anteil von 9 %) in ein Uber dem Erdgasfeld befindliches salines Aqui-
fer (Utsira Formation) einzuspeichern (1 Mt/a). Desweiteren wollen Statoil und der niederlan-
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zu Kap.7: CCS-Projekte in der weltweiten Ubersicht

dische Shell-Konzern Kohlendioxid-Emissionen aus einem bis spétestens 2012 erbauten
GuD-Kraftwerk im norwegischen Tjeldbergodden (siehe folgende Abbildung) zu den OI- und
Gasfeldern Draugen und Heidrun transportieren. Dort soll das abgeschiedene CO, zum
EOR/EGR genutzt und dabei jahrlich 2-2,5 Mt CO, eingespeichert werden.

Heldrun

¥ U

it 1)
MARE ¢ '

Ormen Lange

« Natural
gas pipeline

* CO, pipaline
« Electricity cable

CO, Injection & 7 :

Enhanced oll *
oV recovery
NYHAMNA "%, TIELDRERGODDEN
Maturslgas 2 Powsr plant with CO, capture
sxport faciiny and methanol plant

Abb. A 6 Ubersicht (iber die geplanten CCS-Anlagen in Tjeldbergodden in Norwegen

Quelle: Statoil

Das Projekt CRUST, welches seit Marz 2005 durchgefihrt wird, ist der erste Versuch, in ein
noch produzierendes Gasfeld CO, einzupressen. In diesem Pilotversuch werden anfangs
20.000 Tonnen CO, pro Jahr eingespeichert, spater soll diese Menge auf 480.000 Tonnen
pro Jahr erhéht werden. Vom Ansatz her ist das Projekt als Enhanced Gas Recovery (EGR)
zu bezeichnen. Im Vordergrund steht bisher jedoch noch die Erforschung der Migrationsdy-
namik des CO,, nicht die tatsdchliche Erhéhung der Gasausbeute. Das produzierte Gas
weist von Natur aus einen hohen CO,-Anteil von ca. 13 % auf (IEA 2005). Das Projekt wird
zu 90 % vom niederlandischen Wirtschaftsministerium finanziert, erfordert also bisher kaum
finanziellen Einsatz der Privatwirtschaft (die restlichen 10 % werden vom Unternehmen Gaz
de France getragen). CRUST beinhaltet die Abtrennung von CO, aus dem Fdrdergas und
die anschlieRende Ruckfihrung in das Reservoir. In den Niederlanden existiert im Ubrigen
eine Vergltungsregelung fir CO,-freien Strom, worunter prinzipiell auch der Strom aus
fossilen Energietragern féallt, sofern das entstehende CO, aus der Atmosphéare entzogen
wird.

Im Rahmen eines von BP initiierten Projektes in Zusammenarbeit mit ConocoPhillips, Shell
und Scottish and Southern Energy soll in Peterhead/Schottland Erdgas in Wasserstoff und
CO; reformiert werden (siehe nachfolgende Abbildung). Der Wasserstoff soll in einem GuD-
Kraftwerk eingesetzt werden, in dem genug Strom fir die Versorgung von mehr als 700.000
Haushalte erzeugt werden soll. Das CO, soll vor die Kiste transportiert und mehr als drei
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Kilometer unter dem Meeresboden in das Miller-Olfeld gepumpt werden, wodurch der Aus-
beutungszeitraum des Olfeldes um 15-20 Jahre verlangert und der Ertrag gesteigert werden
kénnte. Gleichzeitig wirden jahrlich 1,8 Millionen Tonnen CO, aufgefangen und permanent
gelagert (BP 2005).

STROMERZEUGUNG AUS WASSERSTOFF IN PETERHEAD, SCHOTTLAND

d EBritisches Gasnetz

Gasverarbeitung

__ min

Reformer und CO-Sequestrierung

h Britisches Stromnetz

Wasserstoffkrattwerk

e — M —— ProdUziertes O

Mordsee-Felder

1
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Miller-Olfeld

Olraffinerie
Effizientere Oférderung
rmit langfristiger
CO,-Speicherung in Erdgas Strom M COz
Gesteinsformationen Wasserstoff W Ol

Abb. A 7 Stromerzeugung aus Wasserstoff in Peterhead, Schottland

Quelle: Nachhaltigkeitsbericht 2005, BP

Entwicklungsperspektiven in Europa

Neben internationalen und amerikanischen Informationsplattformen und Netzwerken bietet
die Europaische Union im Rahmen ihrer Forschungsprogramme Informations-Plattformen
und Netzwerke an.

Mit der ,European Technology Platform for Zero Emission Fossil Fuel Power Plants® (ETP
ZEFFPP 2005) wurde eine Einrichtung zur Koordination notwendiger MaRnahmen zur Redu-
zierung der CO,-Emissionen bei der Energieerzeugung installiert. Die Organisationsstruktur
ist aus der nachfolgenden Abbildung ersichtlich. Als wesentliche Ergebnisse verschiedener
Arbeitsgruppen werden dort die Dokumente ,Strategic Research Agenda“ und ,Strategic
Deployment Document® genannt. Diese sollen - gegliedert in sofortige MaBhahmen, bis zum
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Jahr 2030 und dartber hinaus - Strategien fir den Weg Europas zur Erreichung der CO,-
Minderungsziele sowie fir die Markteinfihrung aufzeigen. Entwirfe der beschriebenen
Dokumente sollten bis Mitte 2006 vorliegen.
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Infrastructure &

Environment Regulation & Policy

Market,

Communication &
Public Acceptance

Strategic IIR'esearch Agem':lla (SRA)

Deployment Strategy (DS)

Technology Platform ZEFFPP:

Members of Advisory Council

Generators Kurt

Charles Soothill
Harry Lampenius
lain Miller

Norbert Koenig
Francols Jackow
Giuseppe Zampini

Olivier Appert
Antonio Valero

IFP (Vice-Chair)
CIRCE (Vice-Chair) : Spain

Niels Peter Christensen GEUS
Josek Dubinski CMmI
David Falvey BGS

Bernhard Fischer
Santiago Sabugal Garcia ENDESA Generation

Vattenfall AB(Chalir)
E.ON Energie AG

Johannes Lambertz RWE Power AG
Gennaro de Michele ENEL

Hakon Mosbech ENERGI E2 A/S
ALSTOM (Vice-Chair) UK
Foster Wheeler : Finland
Mitsul Babcock : UK
Siemens AG Power Generation : Germany
Air Liquide : France
Ansaldo Energia SpA : Italy

: Germany
: Germany
: Spain

: Germany
: Italy

: Denmark

Equipment Suppliers

QillGas Gardiner Hill BP (Vice-Chair) UK

Jean-Michel Gires Total SA : France
Philippe Lacour-Gayet Schlumberger : France
Graeme Sweeney Shell Gas and Power UK
Arve Thorvik Statoll : Norway

: France Research

: Denmark

: Poland

UK

Frederic Hauge The Belona Foundation : Norway

NGOs Stephan Singer WWF International

Kirsten Macey Climate Action Network Europe : Belgium

satus of [ 19 ZUFF PP dascary 2008

: Belgium
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Abb. A 8 Organisationsstruktur und Mitglieder der Technologie Plattform ZEFFPP European Technology Platform
for Zero Emission Fossil Fuel Power Plants

Quelle: http://europa.eu.int/comm/research/energy/pdf/zeffpp _power plant en.pdf

Internationale Aktivitaten und Politikstrategien

International bedeutsam ist insbesondere das Carbon Sequestration Leadership Forum
(CSLF), eine internationale Klimaschutz-Allianz, welche 2003 auf Initiative der USA gegrin-
det wurde. Das CSLF setzt sich fur die Entwicklung kosteneffektiver Abscheidungs- und
Speichertechnologien, fir den kostengiinstigen CO»-Transport und die Langzeitstabilitat der
Speicherung sowie einen Informationsaustausch tber ihre Aktivitaten im Bereich des Klima-
schutzes mittels CCS ein. Mitglieder dieser Initiative sind neben der EU 20 weitere Lander
(http://www.cslforum.org). Derzeit laufen weltweit etwa 17 durch das CSLF unterstiutze
Projekte, deren Forschungsschwerpunkte der nachfolgenden Abbildung entnommen werden
konnen.

Fcérd. Foss. ; Um-<, Ab- Trans- Speiche-
HEES wand- schei- port rung
trager lung dung
_ ITC CO, Capture
(irund:‘agen + Chemical solvents
orschung ARC CO, Separation
. Modellierung » Kostenreduktion w?::::_n I
: IEi(I;oBtEnlaga CANMET on :;iwrl"h_lﬂgh
3 «Pilotanlage  *Fi age
Teifhnlk' Weyburn |1 — Flgazsztnc::?!ukﬁon
entwicklung - EOR « Gasteld und
. Eolmm. z-;llir;?r
i uifer
B - Pilotanlage

Frio
« Saliner

Analyse von
y Aquifer
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Abb. A 9 Projektkategorien und Forschungsschwerpunkte des CSLF

Quelle: Hake 2005

Eines dieser Projekte ist das Enhanced Coalbed Methane Recovery Project des Alberta
Research Council (ARC) in Kanada, welches den Versuch unternimmt CO, in ein tief liegen-
des Kohlefl6z einzupressen und das dabei frei werdende Methan zu nutzen (ECBM-
Verfahren). Auf Basis dieser Ergebnisse soll dann in Ostchina das Development of China’s
Coalbed Methane Technology/Carbon Dioxide Sequestration Project durchgefiihrt werden.

Die Internationale Energieagentur (IEA) fihrt zum Thema CCS u.a. folgende Arbeiten durch:
~Working Party on Fossil Fuels” fordert die Entwicklung von ,Zero Emissions Technologys*
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und koordiniert landerubergreifend die Zusammenarbeit und den Erfahrungsaustausch auf
diesem Gebiet. Das Implementing Agreement Clean Coal Center stimuliert die Innovation
und Nutzung von Kohle als ,sauberen Energietrdger”, indem die Potenziale von geeignet
erscheinenden Techniken untersucht, offene Fragen identifiziert und die Ergebnisse aus der
Zusammenarbeit gemeinsam publiziert werden. Das Implementing Agreement Greenhouse
Gas R&D Programme analysiert und bewertet verschiedene technische Optionen hinsichtlich
ihres Potenzials zum Klimaschutz und veréffentlicht diese Ergebnisse.

Einige Lander haben eigene Programme zum Thema CCS aufgelegt, die nachfolgend kurz
vorgestellt werden.

Das Programm der Australier COAL 21 zielt ab auf die Reduzierung der Treibhausgas-
emissionen aus der Kohleverstromung im Rahmen einer Gemeinschaftsinitiative von Regie-
rung, Wirtschaft und Wissenschatft.

Im Herbst 2005 wurde eine ,EU-China Partnership on Climate Change* beschlossen, welche
den ,EU-China Action Plan on Clean Coal” beinhaltet, der auf die gemeinsame Entwicklung
und Anwendung von ,near zero emission coal projects” abhebt. Im Januar 2006 wurde in
diesem Zusammenhang eine erste konkrete Vereinbarung zwischen GroRbritannien und
China geschlossen. In einer dreijahrigen ,Feasybility study” soll hier zun&chst die Durchfihr-
barkeit verschiedener technischer Konzepte gepruft werden und die Option fur eine geologi-
sche Speicherung des CO, untersucht werden. Dies zeigt, dass die Forschungsbemiihungen
aber auch die praktischen Anséatze im Bereich CCS beginnen, sich Uber die EU und die USA
hinaus zu offnen.

Die USA haben eine international bedeutsame Politikstrategie in Form der/des ,Carbon
Sequestration Technology Roadmap and Program Plan® (DoE 2003/2005) veroffentlicht,
welche folgende drei Forschungsbereiche abdeckt:

A. Core R&D Das Ziel dieses Programms ist es, die Sequestrierungsforschung voranzu-
treiben und neue Sequestrierungstechnologien bis zur Markteinfihrungsphase zu
entwickeln. Das Core-Programm ist in finf Bereiche unterteilt:

1. CO,-Abtrennung

2. CO,-Speicherung

3. Monitoring, Mitigation und Verifikation
4. Kontrolle der anderen Treibhausgase
5. Neue Konzeptionen

Erganzt werden diese Forschungsbereiche um Demonstrationsprojekte/-anlagen mit unter-
schiedlichem Forschungsfokus, siehe nachfolgende Abb. A 10.
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WEYBURN, CANADA

Lead: ENCANA

Type: Geologic, Depleting oil reservoir

Phase: Injection began in 2001

Seale: 20 MM tons COs over 15 yrs

Highlights: Demenstrate use of time lapse (3D)
seismic and other technologies to monitor

JOHNSON COUNTY, KS

Lead: Kansas Geologic Survey

Type: Geologic, coal seam

Phase: Pre-injection

Scale: TBD

Highlights: Will explore the possibility of injecting
untreated landfill gas (50/50 CO./CHs) into a coal bed

MARSHALL COUNTY, WV

Lead: Consol Energy

Type: Geologic, coal seam

Phase: Pre-injection, 2005 injection
planned

Seale: 26,000 tons CO; over | year
Highiights: Plan to demonstrate

YOLO COUNTY, CA

Lead: Yolo County Planning
and Public Works Dept.
Type: Non-COy, LFG

Phase: Construction of test
cells completed

Scale: 12 acres

Highlights: Seek to
demonstrate LFG generation
over 5-10 years as opposed
to typical 10-30 years for
more economical recovery.
hoip:/wwnw nedl doe mvy/publications fac
isheets'project Proj 190 pdf

SAN JUAN BASIN, NN

Lead: Burlington Resources,
Advanced Resources
International

Type: Geologic, coal seam
Phase: Post-injection

Seale: 280,000 tons COy
aver 6 years

Highlights: Developed
improved understanding of
coal swelling and ability to
predict CO; storage
capacity.

sshest/project Projt 28 pf

COn for both enhanced CBM recovery and landfill gas horizontal CO; injection wells with
butps/wiwew.netl doe pov'publications factsheets/projecy Proj181 oct purification. up to 3,000 feet of horizontal
Rtpo/ivwewer encang.com eam/sa_weyburn.him tep:/rwww metl. doe zovpublications factshests project Proj3d4 pdf length.
hetoslwaw. consolenergy comicontent aso’c=Gra
— )
- -

Ty A AN

NEW HAVEN, WV

Lead: American Electric Power

Type: Geologic, Saline formation
Phase: Pre-injection

Scale: TBD

Highlights: Injection well revealed low
permeability in target zone;
evaluating potential storage capacity

in shallower formations

HAZARD, KY

Lead: University of Kentucky

Type: Terrestrial, tree planting

Phase: Third year of planting

Scale: 500 acres

Highlights: Demonstrated increase site
indices and sequestration while
increasing water infiltration and reducing
sediment runoff with tree planting in
uncompacted or ripped mineland.

o)
e

PARADISE, KY

WEST PEARL QUEEN, NM

Lead: Strata Production

Type: Geologic, Depleting oil reservoir
Phase: Post-injection

Scale: 2,200 tons COz over 42 days
Highlights: Tested tracer and seismic
MM&V; examined alternative CO;

trapping mechanisms.

FRIO, TX

Lead: University of Texas Bureau of Economic
Geology

Type: Geologic, Saline formation

Phase: Post-injection

Scale: 1,800 tons CO; over 3 weeks

Highlights: Developed a therough Environmental
Assessment under NEPA,

3s.edu/envirs icolseg/fieldexperiment htm

Lead: T Valley Authority

Type: Terrestrial, tree planting

Phase: Post-planting, second growing season
Scale: 100 acres

Highlights: Achieved 80% survival rate for
maple poplar, sweet gums, and sycamore
using FGD sludge as amendment and irrigating
with FGD settling pond water,

hieepowwenr.netl.dos ublicationsfactsheets/projectiproj| 3

Lpdf

Abb. A 10 CO,-Sequestrations-Demoprojekte in den USA

Quelle: DoE 2005 (Department of Energy)

B. Infrastructure Development Das amerikanische Energieministerium (DoE) initiierte
2003 sieben regionale CO,-Sequestrierungs-Partnerschaften mit dem Ziel, eine In-
frastruktur zu entwickeln, um zukinftige CCS-Pilotprojekte zu ermoglichen. Durch
diese Partnerschatft ist ein nationales Netzwerk aus Firmen und Fachkraften gebildet
worden, um den Einsatz von CCS voran zu treiben. Es wurde ein Sequestrierungs-
Atlas der Vereinigten Staaten erarbeitet, indem man die vorrangigen Bereiche fur
CCS-Pilotprojekte identifizierte.

C. Program Management ist das Programm fur das Forschungs- und Entwicklungsma-
nagement: Das amerikanische Energieministerium (DoE) mdchte seine Programm-
ziele und das dafiir vorgesehene Budget so effektiv wie moglich um-/einsetzen. Dies
soll u.a. erreicht werden durch industrielle/staatliche Partnerschaften, nationale und
internationale Kooperationen, Analysen und Projektevaluationen sowie einer proakti-
ven Offentlichkeitsarbeit.

Das amerikanische Energieministerium (DoE) hat im Rahmen eines breiter angelegten, mit
fast 2 Mrd. $ und zu 80 % staatlich dotierten Clean Energy-Programms das Sonderprojekt
.FutureGen" gestartet, das auf den Prototyp einer neuen, industriell verfigbaren Kohlekraft-
werkstechnologie zielt. Beteiligt sind die gré3ten Strom- und Kohleunternehmen in den USA,
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darunter auch RAG AmericanCoal sowie E.on. Basistechnik soll die Kohlevergasung sein,
angestrebt wird ein Wirkungsgrad von 60 % bei einer CO,-Abscheidung von 90 %. Aul3er
Strom soll auch Wasserstoff fur andere Verwendungen, z.B. fur Brennstoffzellen im Straf3en-
verkehr, erzeugt werden. Die Stromkosten sollen nur 10 % tber denen bei heutigen Techni-
ken liegen.

Die RAG Coal International beteiligt sich an einem weiteren Forschungsprojekt (ZECA=Zero
Emission Coal to Hydrogen Alliance) in den USA, welches sich ebenfalls mit der Stromer-
zeugung aus Kohle ohne CO,-Emissionen beschéftigt. Ziel dieses Projektes ist die langfristi-
ge Sicherung der Kohle als Energietrager. Ausgangspunkt der Forschungen ist ein Verfah-
ren, bei dessen Verstromung von Steinkohle keine CO,-Emissionen frei gesetzt, sondern
mineralisch gebunden werden. Erste Erfahrungen sollen mit diesem neuen, auf der Brenn-
stoffzellentechnik basierenden Kraftwerkstyp im industriellen Maf3stab gesammelt werden,
die in der zweiten Halfte dieses Jahrzehnts in Betrieb gehen soll. Weitere Details zum ZECA-
Projekt sind auf www.zeca.org zu finden.

Ein kommerziell betriebenes Speicherprojekt in den Vereinigten Staaten findet sich im Wey-
burn-Olfeld. Hier dient CO, zum Enhanced Oil Recovery (EOR)70, das CO, stammt aus
einer Vergasungsanlage aus North-Dakota und wird Uber ein Pipeline-System angeliefert.
Das CO; verbleibt nach der Verpressung im Untergrund.

Eine industrielle Verwendung von CO; findet u.a. bereits im Kraftwerk Shady Point (KWK)
im Bundesstaat Oklahoma statt, hier werden aus einem Rauchgasteilstrom taglich 200
Tonnen CO, abgetrennt und fir die Lebensmittelindustrie bereitgestellt.

Bei einem Wasserstoffkraftwerk, das im kalifornischen Carson entstehen soll, ist die Ver-
wendung von Petrolkoks als Einsatzstoff geplant. Dies wiirde demonstrieren, wie CO,-arme
Energie aus Kohle gewonnen werden kann, von der es in den USA reichhaltige Vorkommen
gibt. Nach Inbetriebnahme wirde das Projekt in Carson 500 MW COj-armen Strom produ-
zieren — genug fur die Versorgung von rund 325.000 Haushalten in Sudkalifornien. Die
Anlage wirde auch zur Sequestrierung und dauerhaften Lagerung von jahrlich rund 4 Millio-
nen Tonnen CO, eingesetzt. Gemeinsam mit der Edison Mission Group, hofft BP 2006
detaillierte technische und kommerzielle Studien fiir das Carson-Projekt abschlieRen zu
kénnen, um 2008 endglltige Investitionsentscheidungen zu treffen und bis 2011 mit dem
neuen Kraftwerk ans Netz gehen zu kénnen (BP 2005).

Das Greater Gorgon Gas Development in Australien ist ein Projekt zur Gasforderung und
anschlieBenden LNG-Produktion und wird von ChevronTexaco durchgefihrt. Zur LNG-Pro-
duktion (jahrlich sind 10 Millionen Tonnen geplant) muss das im Fordergas enthaltene CO,
entfernt werden’. Der restliche Teil des geférderten Gases wird gasférmig weitergeleitet.
Das zu verpressende CO, entsteht hauptsachlich bei der LNG-Produktion und in anderen
energieintensiven Arbeitsprozessen, ein kleinerer Teil wird vom Begleit-CO; beigetragen. Die
aufnehmende Formation ist ein saliner Aquifer unterhalb der Insel Barrow, auf der auch die
LNG-Produktionsstétte stehen wird. Das Einspeicherungsprojekt wird mindestens 300 Millio-
nen AUS$ kosten (ca. 180 Millionen Euro). Laut Aussagen von ChevronTexaco gibt es von

0 Verfahren, bei dem zur Steigerung der Olausbeute Wasser oder CO; in die Bohrlécher gepresst wird.
" Das CO, wiirde sonst gefrieren und die Anlagen beschadigen.
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Seiten des australischen Gesetzgebers keine Verpflichtung zur Vermeidung von CO,-
Emissionen. Als Motivation wird demnach die Sorge um den Klimawandel und das damit
verbundene verantwortungsvolle Treibhausgas-Management des Konzerns angegeben
(Gorgon 2005).

Entwicklungsperspektiven in Japan und Australien

Auch hier steht, wie in allen Roadmaps, als sofortige MaRnahme die Effizienzsteigerung
beim Bau neuer Kraftwerke im Vordergrund. Seit 1995 ist in Japan beim Bau neuer Kohle-
kraftwerke eine kontinuierliche Steigerung der Dampfparameter (Druck und Temperatur) zu
verzeichnen (Santos & Davison 2006). Wahrend in Europa und USA kurz- bis mittelfristig
.pre- und post combustion* MalRnahmen im Vordergrund stehen, setzt Japan friihzeitig auf
die Einfuhrung der Brennstoffzellen Technologie in Kombination mit der Kohlevergasung.
Des Weiteren gibt es Kooperationen zwischen Japan und Australien im Bereich ,Oxyfuel
Combustion* und IDGCC (Integrated Drying Gasification Combined Cycle) was hauptsach-
lich in Australien verfolgt wird. Im gemeinsamen ,Hyper-coal project” soll in Australien Kohle
demineralisiert werden, welche dann in Japan zur emissionsarmen Energieerzeugung einge-
setzt werden kann.

Beachtenswert sind auch die von BP/Sonatrach und ChevronTexaco initiierten und in der
Planung befindlichen Projekte: In einem Joint Venture zwischen BP und Sonatrach namens
In Salah CO, Geological Storage Demonstration Project wird in Algerien aus der laufen-
den Gasproduktion das anfallende CO, separiert. Dies ist erforderlich, um die Exportspezifi-
kationen (CO,-Gehalt < 0,3 %) zu erreichen. Das entfernte CO, wird nicht in die Atmosphare
entlassen, sondern in eine geologische Formation verbracht. Insgesamt sollen auf diese
Weise jahrlich 900.000 bis 1.000.000 Tonnen CO; in den Untergrund eingespeichert werden.
Als Motivation nennt BP die Selbstverpflichtung des Konzerns, seine klimarelevanten Emis-
sionen zu senken. BP-intern existiert ein Emissionshandelssystem, in dem das eingespei-
cherte CO, dann wohl in Zertifikate umgesetzt werden kann. Es ist zu betonen, dass der
gréRte Teil der CO,-Emissionen aus den energieverbrauchenden Prozessen stammt und
das mitgeforderte CO, nur einen geringen Teil ausmacht (IEA 2005).

Zum Forschungsbereich der CO,-Sequestrierung gibt es ferner nachfolgend aufgefiihrte
Netzwerke:

Monitoring Network - Gegriindet am 8. November 2004 bei einem Treffen an der University
of California Santa Cruz organisiert durch IEA GHG and BP mit Unterstiitzung von EPRI und
dem amerikanischen Energieministerium DoE/NETL.

International Network for CO,-Capture - Die IEA GHG entwickelte das CO,-Capture Netz-
werk, welches als Forum und zur Unterstitzung von Projekten im Forschungsbereich Ab-
scheidung dient, die Mitglieder kommen ausschlief3lich aus der Industrie.

International Network on Biofixation of CO, and Greenhouse Gas Abatement with
Microalgae - Der Zweck des Microalgae Biofixation Netzwerkes ist es, eine Plattform fir
Organisationen zu bieten, welche sich fir die F&E MalRnahmen der Treibhausgasreduzie-
rung durch Mikroalgen interessieren bzw. beschéftigen. Die Mitglieder setzen sich aus Berei-
chen der Industrie, der Forschung und dem amerikanischen Energieministerium zusammen.
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ZECA Zero Emission Coal Alliance — Ein Konsortium aus USA und Kanada, bestehend
aus 18 Regierungsmitgliedern, Forschungsorganisationen und der Kohleindustrie, welche die
Entwicklung neuer und hocheffizienter Technologien zur Elektrizitatserzeugung und/oder der
Wasserstoffproduktion aus Kohle ,with zero atmospheric emissions” vorantreiben.

EnergyNet — Ein nationales kanadisches Netzwerk aus Forschung, Industrie und Ministe-
rien, zur Entwicklung zukinftiger Wege und neuer Technologien, um sich ein breites Ange-
bot erschwinglicher und umweltvertraglicher Energie zu erschlieRen.

CCS-Projekte in Deutschland

Auch in Deutschland werden bereits konkrete Projekte im Bereich CO,-Abtrennung und
Speicherung durchgefihrt bzw. sind in der Entwicklung. Dariiber hinaus sind deutsche
Institutionen an verschiedenen EU-weiten Forschungsvorhaben beteiligt (s. Kap.4.1).

Von besonderer Bedeutung ist das Projekt CO,Sink: Gefdrdert durch die EU wird derzeit,
unter Federfihrung des Geoforschungsinstitut Potsdam, CO, unter realen Bedingungen in
eine geologische Formation einzuspeichern. Mittlerweile sind 17 verschiedene Partner an
diesem Projekt beteiligt, darunter auch Kraftwerksbetreiber. Die Speicherung erfolgt inner-
halb eines unterirdischen Porenspeichers (welcher sich in Ketzin - nahe Berlin - unterhalb
eines Erdgasspeichers befindet). U.a. soll durch verschiedene Monitoringverfahren das
Verhalten des eingespeicherten Gases Uberprift und damit Erkenntnisse zur Langzeitstabili-
tat erlangt werden.

Das Bundesministerium fur Bildung und Forschung (BMBF) fordert im Rahmen seines For-
schungs- und Entwicklungsprogramms ,GEOTECHNOLOGIEN® (seit Mitte 2005) zehn inter-
disziplindre Forschungsverbiinde aus Wissenschaft und Wirtschaft mit knapp 7,5 Millionen
Euro. Ziel der zunachst auf drei Jahre ausgelegten Forschungsvorhaben ist es, die technolo-
gischen, 6kologischen und 6konomischen Perspektiven einer unterirdischen Lagerung des
Treibhausgases CO, zu prufen (vgl. Ubersicht im nachfolgenden Kasten).
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Laufende Projekte im Rahmen des BMBF F&E-Programms Geotechnologien mit dem
Themenschwerpunkt »Erkundung, Nutzung und Schutz des unterirdischen Raumes«:

Entwicklung und Bewertung innovativer Strategien zur Speicherung und dauerhaften Fixierung von
CO; in geologischen Formationen (CO,-TRAP)

RWTH Aachen, Universitat Bayreuth, Universitat Stuttgart, RWE-DEA AG Hamburg; RWE Power AG
Koln, Saar Energie GmbH Saarbrucken, Deutsche Steinkohle AG Herne, Deutsche Montan Technolo-
gie Essen.

Lagerung von CO,; in tiefliegenden Erdgaslagerstatten und die Méglichkeiten einer zusatzlichen
Erdgasgewinnung (Enhanced Gas Recovery) - Eine Machbarkeitsstudie

TU-Clausthal Zellerfeld, BGR Hannover, Vattenfall Europe, EEG Gommern, E.ON-Ruhrgas, Winters-
hall Kassel.

CO,-Lagerung und Entwicklung von Uberwachungs- und Sicherheitstechnologien (COSMOS)
GeoForschungsZentrum Potsdam, Deutsches Brennstoff Institut — Gastechnologisches Institut GmbH
(dbi-gti); Vattenfall Europe Mining AG Cottbus; Universitat Karlsruhe; RWE Power AG Essen.

Recycling von CO, durch mikrobielle-biogeochemische Umwandlung in Methan (CH,) im tieferen
Untergrund (RECOBIO)
GEOS-Freiberg Ingenieurgesellschaft mbH, Dresdner Grundwasserforschungszentrum e.V. (DGFZ).

CO;-Bindung durch Mineralreaktionen in sauren Grubenwassern und Restseen des Braunkohletage-
baus (CDEAL)
Technische Universitat Bergakademie Freiberg.

Hochauflésende Abbilder des Untergrundes zur CO,-Lagerung mit Hilfe der CRS Methode (CO,CRYS)
Trappe Erdol Erdgas Consultant Isernhagen; Universitat Karlsruhe; Freie Universitat Berlin.

Entwicklung des SPIN Instrumenten Systems fur Erkundung und Monitoring bei der unterirdischen
CO,-Speicherung mittels nuklear-magnetischer Resonanz
Geohydraulik Data, TU Berlin, FH Gelsenkirchen.

Echtzeitbeobachtung des chemischen und kinetischen Verhaltens von Kohlendioxid wahrend der
geologischen Sequestrierung (CHEMKIN)

GeoForschungsZentrum Potsdam; Umwelt- und Ingenieurtechnik GmbH Dresden; Universitat Pots-
dam; Technische Universitat Clausthal; Optimare GmbH, Wilhelmshaven.

Numerische Untersuchungen zur CO, Sequestration in geologischen Formationen — problemorientier-
te Benchmarks
Universitat Stuttgart; Deutsche Montan Technologie Essen.

Integrale Sicherheits- und Risikoanalyse der CO,-Speicherung in Deutschland (CO,-UGS-Risks)
Gesellschaft fur Anlagen- und Reaktorsicherheit (GRS) mbH Braunschweig.

Vom Bundesministerium fir Wirtschaft (BMWi) wurde das CO,-Reduktions-Technologien-
Forschungskonzept COORETEC (CO,-REduktions-TEChnologien in fossil befeuerten Kraft-
werken) initiiert, welches im Verbund mit Partnern aus Wirtschaft und Wissenschaft zur
Realisierung emissionsarmer Kraftwerke auf Basis fossiler Energietrager fiihren soll. So soll -
mit Zeithorizont 2020 - die Entwicklung notwendiger Technologien fur hocheffiziente, weitge-
hend abgasfreie und wirtschaftliche Kohle- und Gaskraftwerke aufzeigt werden. Eine Weiter-
entwicklung dieses Forschungskonzeptes miindete u. a. in das Forschungsprojekt COORIVA
(CO,-Reduktion durch integrierte Vergasung und Abtrennung). Hier geht es um die Entwick-
lung eines IGCC-Konzeptes, welches die bisherigen grofRtechnischen Projekterfahrungen
nutzt und die CO,-Abtrennung einbezieht. Parallel dazu erfolgen Potentialuntersuchungen, u.
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a. zur Vergasung von Braun- und Steinkohle, die Schaffung von Modellierungswerkzeugen
und scale-up fahigen Untersuchungen.

Von Seiten der Energieversorgungsunternehmen hat RWE die Errichtung einer IGCC-Anlage
mit CO,- Abtrennung bis 2014 angekindigt und Vattenfall baut seit Mai 2006 am Standort
Schwarze Pumpe ein Demo-Oxyfuel-Kraftwerk (siehe auch Studienteil 2 unter Kap.2.2),
welches 2008 in Betrieb gehen soll.

zu Kap.8: Leitfragen fur die Planung einer COz-Transportinfrastruktur

Im Folgenden sind wichtige Fragestellungen, die fir den Entwurf und die Ausfihrung von
CO,-Transportinfrastrukturen leitend sein kbnnen, aufgefuhrt:

Leitfragen fur eine Transportinfrastrukturanalyse:

1) Wo liegen Gemeinsamkeiten, wo Unterschiede im Handling von Erdgas und CO,?

a. stoffliche / thermodynamische Eigenschaften
b. Risikomanagement

Korrosion

o

o

Pipelinetransport (Druckniveau, Leitungsquerschnitte, Volumen- und Massenstréme,
Verdichterleistungen)

2) Wo liegen Erfahrungen vor mit dem Handling und Transport von CO, oder mit Transpor-
ten von Gasen mit ahnlichen Eigenschaften (z.B. LPG)?

3) Wer konnte typischerweise Betreiber von CO,-Pipelines sein?

4) Welche Kombinationen aus Onshore-/Offshore-Transportsystemen sind denkbar (z.B.
Onshore-Pipelines + Sammelleitung + Zwischenspeicher + Schiffbetankung + ...) und
sinnvoll?

5) Welche infrastrukturellen Fragestellungen (Anlandesysteme, Konkurrenz zu bestehen-
dem Schiffsverkehr etc.) ergeben sich daraus?

6) Welche Trassenauswabhl (in 6konomischer und 6kologischer Hinsicht sowie in Bezug auf
Risiko- und Akzeptanzfragen) ist sinnvoll?

7) Wie viele Verdichterstationen (elektrisch / gasbetrieben?) mussen an welchen Stellen
errichtet werden?

8) Welche Fragestellungen sind fir eine Kostenanalyse relevant?

a. Euro pro Kilometer Pipeline (als Fkt. von Durchmesser, Druckniveau, Volumen-
/Massenstrom, Gelandetopographie...)

b. Euro pro Kilometer transportierter Tonne CO, (als Fkt. von Aggregatzustand, Kapazi-
tatsvolumen, Reifegrad der Technologie...)

c. Kosten der Zusatzeinrichtungen (Verflissiger, Zwischenverdichter, Sammler, Mess-
stationen...)

9) Wie kénnten Lernkurven von CO,-Pipelines (Einzelleitungen, Verbund etc.) aussehen?

10) Welche Fragestellungen sind fur eine Zeitanalyse relevant?
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(Spezieller Teil)

Wann werden welche Senken voll sein?

konnen (Planungs-, Genehmigungs- und Bauvorlaufzeiten!)?

Wann koénnen welche Kraftwerke und CO,-Senken in Betrieb genommen werden?

Innerhalb welchen Zeitraums wird eine CO.-Pipelineinfrastruktur aufgebaut werden

Wann werden welche CO,-Zwischenspeicher (fur Offshore-Schifftransporte bzw.

Onshore-StralR3en- und -Schienentransporte) bendtigt bzw. wann sind sie verfiigbar?

11) Welche Genehmigungsverfahren und Planvorlaufzeiten sind fur Pipeline-Neubau bzw. —

Erweiterung i.d.R. erforderlich?

12) Welche Probleme kdénnten bei der Errichtung von CO,-Pipelines parallel zu den beste-
henden Erdgasleitungen entstehen (z.B. Platzbedarf bei engen Trassen, Akzeptanz bei
zusatzlich notwendigen Rodungen)?

13) Welche CO,-spezifischen Anforderungen an das Pipelinenetz incl. Anlagenkomponenten
wie Verdichterstationen, Messstationen etc. sind hinsichtlich Sicherheitsanforderungen,
Korrosion etc. erforderlich?

14) Geniigt beim CO,-Transport in Uberkritischem Zustand eine einmalige Kompression am
Anfang (beim Kraftwerk) oder sind weitere Zwischenverdichter erforderlich? Wenn ja, ab
welchen Entfernungen bzw. Druckverlusten?

15) Sind ggf. stillgelegte Stadtgasleitungen (nach Umristung) fur den CO,-Transport geeig-
net? Wenn ja welche, wie sind sie geografisch aufgestellt (Transport von wo nach wo)
und welche Transportkapazitaten beinhalten sie?

Tab. A 4 Bilanzierung durch CCS induzierter zusétzlicher Brennstoffmengen und zu entsorgender CO>-Mengen
fur verschiedene Kraftwerkstypen (Stromproduktion)

1) Bilanzierung CO-Menge

n

spez. CO-Emissionen [KW-Leistung | Wirkungsgrade m, [spez. CO-Emissionen (Strom)| Volllast-| Jahres- Jahresproduktion CO,|Abscheide-|Zu entsorgende
(Brennstoff) (Netto) ohne CCS mit CCS| ohne CCS mit CCS Stunden [stromprod. ohne CCS mit CCS” grad COrMenge
Energietrager | Verfahren| [goodMJul [geodkWhi | [MWe] ] [ [9codkWhel  [gcodkWhe] [h/a] | [MWhefa]  [tcoda) [teoda] (%] [teoda]
Braunkohle DT 112 403 700! 46% 34% 877 1.186 7.000 4.900.000 4.294.957 5.810.824 88% 5.113.525|
Steinkohle DT 92 331 700! 49% 40% 676 828 7.000 4.900.000 3.312.000 4.057.200 88% 3.570.336
DT, Oxy 92 331 700! 49% 38% 676 872 7.000 4.900.000 3.312.000 4.270.737 99,5% 4.249.383
[coe} 92 331 700! 50% 42% 662 789 7.000 4.900.000 3.245.760 3.864.000 88% 3.400.320
Erdgas GuD 56 202 700 60% 51% 336 395 7.000 4.900.000 1.646.400 1.936.941 88% 1.704.508
Heizol EL BHKW 74 266 2 38% - 701 4.000 8.000 5.608 - - -
2) Bilanzierung Brennstoffmengen
Brennstoffverbrauch Differenz Brennstoff- Brennstoff- Brennstoffverbrauch Zusatz-
ohne CCS mit CCS mit / ohne CCS Heizwerte Dichte ohne CCS mit CCS Brennstoffmengen
Energietrager [Verfahren| [MWh/a] _ [MWh/a] [MWh/a] [%] [MJ/kg] _ [kWh/kg] fiir CCS
Braunkohle DT 10.652.174 14.411.765 3.759.591 35% 8,6 2,39 1 kglkg 4.459.050 t/a 6.032.832 t/a 1.573.782 t/a
Steinkohle DT 10.000.000  12.250.000 2.250.000 23% 29,4 8,17 1 kglkg 1.224.490 t/a 1.500.000 t/a 275.510 t/a
DT, Oxy | 10.000.000 12.894.737 2.894.737 29% 30,4 8,44 1 kglkg 1.184.211 t/a 1.527.008 t/a 342.798 t/a
[coe} 9.800.000 11.666.667 1.866.667 19% 29,4 8,17 1 kglkg 1.200.000 t/a 1.428.571 t/a 228571 t/a
Erdgas GuD 8.166.667 9.607.843 1.441.176 18% 46,5 12,92 0,780 kg/m® 810.587.262 m/a 953.632.073 ma. 143.044.811 m¥a
Heizol EL BHKW 21.053 - - - 42,7 11,86 0,845 kg/l 2.100.508 la lia lia

[ Markierte Felder sind

Quelle fiir spez.

Heizwerte, Dichte): BayLfU 2004

Tab. A 5 Bilanzierung durch CCS induzierter zusétzlicher Brennstoffmengen und zu entsorgender CO2-Mengen
fur verschiedene Syntheseanlagen (H2-Produktion)

1) Bilanzierung CO,-Mengen

n

spez. COyEmissionen | Leistung [Prozesswirkungsgrade m|spez. CO-Emissionen (Hy) | Volllast-| Jahres-  Jahresproduktion CO,[Abscheide-|Zu entsorgende
(Brennstoff) (Netto) ohne CCS mit CCS ohne CCS mit CCS |Stunden| H,Prod. ohne CCS mit ccs? grad COrMenge
Energietrager|Verfahren| [gco/M3] [geodkWhi] | [MWy] [] [ [9codkWhy] [geodkWhy] | [h/a] [MWhy/a]  [teoda] [tcor/a] [%] [teoda]
Steinkohle |Vergasung 92 331 560 59% 55% 561 602 8.000 4.480.000 2.514.875 2.697.775 88% 2.374.042
Erdgas Dampfref. 56 202 350 74% 69%; 274 292 8.000 2.800.000 766.957 816.903 71% 580.001
2) Bilanzierung Brennstoffmengen
Brennstoffverbrauch Differenz Brennstoff- Brennstoff- Brennstoffverbrauch Zusatz-
ohne CCS mit CCS mit / ohne CCS Heizwerte Dichte ohne CCS mit CCS Brennstoffmengen
Energietrager|Verfahren| [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [%] [MJ/kg] [kWh/kg] fiir CCS
Steinkohle [Vergasung| 7.593.220  8.145.455 552.234 7% 2 8,17 1 kglkg 929.782 tla 997.403 t/a 67.621 t/a
Erdgas Dampfref. 3.804.348  4.052.098 247.751 % 46,5 12,92 0,780 kgim* 377.602.762 mila 402.193.390 ma 24.590.628 m¥a

Markierte Felder sind veranderbare Eingangsparameter!

Quelle fiir spez.

Heizwerte, Dichte): BayLfU 2004
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zu Kap.9: Kriterien fur eine vergleichende Bewertung

Tab. A 6 Darstellung der Bewertungskriterien flr verschiedene Optionen der CO2-Vermeidung

Kriterien

CCs

REG: Wind Offshore

REG-Import: Solarstrom aus Nordafrika

Energetische Effizienz

Sinkt im Vergleich zu konv. Strom-
erzeugung (20 — 30 % Wirkungsgrad-
einbul3e)

Transportverluste (ca. 10 % auf 3000 km

Kosten in ct/kWh

abhangig von Technologie

Ist: 6 — 10 €ct/kWh, Zukunft: 4 — 6
€ct/kWh

Ist: ca. 15 €ct/kWh. Zukunft: 5 — 10 €ct/kWh

Umweltauswirkungen,
Okologische Restrikti-
onen Folgen
sowie Risiken (direkt
und indirekt)

und

Eingriffe in Okosysteme durch verstark-
ten Abbau von Energietradgern (insbes.
Kohle), durch Trassenbau fir CO,-
Pipelines; starkere Umweltverschmut-
zung durch Steigerung der Energie-
transporte (Kohleschiffe etc.);

Stérung benthischer Okosysteme, evil.
Beirrung von Walen durch Infraschall.
Anthropozentrische Argumentation:
Schaffung neuer Okosysteme konnte
auf Fischbestande positiv wirken (Hart-
substrate bilden neue Siedlungschancen
fur Muscheln etc.; beruhigte Zone in
Windparks kann als Kinderstube fir
Meeresorganismen dienen; Fischerei-
freie Zone). Kabellegung: Eingriff in
benth. Fauna

Anlagenstandort: In Wistengebieten Eingriffe in
Okosysteme

HGU: Eingriffe vergleichbar anderen Stromleitun-
gen, vor allem Beeinflussung des Landschaftsbil-
des

Rohstoffeinsatz  bzw.

Materialverbrauch

Je nach Technologie. Erhéhter Energie-

tragerverbrauch, erhthter Materialein-
satz aufgrund Add-on-Charakter

Post-Combustion-Technologien.

von
Aus-

Keine Ressourcenbelastung wahrend
Betrieb.

Materialverbrauch fir Anlagenbau und

Keine Ressourcenbelastung wahrend Betrieb.

Materialverbrauch fir Anlagenbau und Netzan-
bindung
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Kriterien

CCs

REG: Wind Offshore

REG-Import: Solarstrom aus Nordafrika

weitung der Produktion fossiler Energie-
trager hat Auswirkungen auf Produkti-
onsdynamiken (Verfiigbarkeiten)

Netzanbindung

Einsatzzeitfenster

(mogliche Einsatzzeit-
punkte) und Marktreife
bzw. noch erforderli-
che F+E-

Aufwendungen

Frihestens 2020

Anlagen sind marktreif, es existieren
bereits Offshore-Windparks; Probleme
entstehen mdoglicherweise durch Finan-
zierungs- und tlw. Genehmigungseng-

passe.

Keine Langzeiterfahrungen mit grofRen
Offshore-Anlagen

System- und Netzanbindung mit hohen
Anforderungen verbunden

Anlagen (Solarthermische Kraftwerke) sind
technologisch marktreif. Aufgrund erhdhter Ge-
stehungskosten und starker Subventionierung
fossiler Energietrager in den Ziellandern Finanzie-
rung bisher schwierig (geringe Rendite im Vgl. zu
konventionellen KW bei konservativer Einschét-
zung zukinftiger Brennstoffbeschaffungskosten).
Planungen von HGU-Trassen dauern mehrere
Jahre, deshalb Einsatzfahigkeit des Stromfern-
transports frihestens ab 2010 — 2015. Technolo-
gie konnte allerdings bereits friiher eingesetzt
werden, dann zur Versorgung der jeweiligen

Staaten, in denen STK errichtet werden

Kompatibilitat mit dem
Kraftwerksersatzbe-
darf

Einsatz kommt zu spat fir die erste
Welle des Ersatzprogramms von KW
(2020 ist ein grofRer Teil des alten Parks
bereits ersetzt)

Kdnnte einen Teil des Ersatzbedarfs
bereitstellen gemaf der Ausbaustrategie
des BMU (25 GW bis 2020 — 2030)

Bei sofortiger Umsetzung kdnnten ggf. noch erste
Anteile des Ersatzbedarfs durch REG-
Stromimporte gedeckt werden

Potenziale und deren
geografische  Vertei-

lung

Rohstoffpotenziale abhangig von

a) geologischer Verfiigbarkeit

b) Produzierbarkeit im Zeitverlauf

c) tolerierbaren Begleiteffekten (Um-
weltbelastung etc.)

erforderlich

Einzelanalysen (nach

25.000 MW

nach europaischen Maf3staben unbegrenzt.

Theoret. Potenzial in Maghred-Staaten: Vielfa-
ches des Weltstrombedarfs
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Kriterien CCs REG: Wind Offshore REG-Import: Solarstrom aus Nordafrika
Lieferlandern und Infrastrukturen)
CO,-Speicherpotenziale vorhanden

Akzeptanz Bisher unklar, wird u. a. von Argumenta- | Hoch (entgegen den Beflirchtungen der | Bisher unklar. Akzeptanz von REG aber sehr

tionsstrategie abhangen

Tourismusbranche auch in Ferienregio-
nen)

hoch; REG-Stromimport in der Gesellschaft wenig
bekannt und thematisiert, Ggf. Akzeptanzproble-
me beim HGU-Bau

Realisierbarkeit

Praktische Realisier-
barkeit |

Technische Heraus-
forderungen

Praktische Realisier-
barkeit Il
Rechtlicher Rahmen

Bisher
Unklarheiten bzgl. des Regulierungs-
rahmens sowie rechtlicher Aspekte

bestehen noch strukturelle

Noch standortabhdngige und infra-

strukturelle Unklarheiten

Standortabhangige Unklarheiten.

Umsetzung von STK bereits erfolgt (350 MW in
USA), weiterer Ausbau in Umsetzung oder Pla-
nung (Spanien 2 x 50 MW in Umsetzung, mehrere
STK in N-Afrika in Planung).

Offene Probleme: evil. Gefahr terroristischer

Angriffe, dadurch Leitungsunterbrechung

Im Rahmen des o. g. Zeitrahmens
technisch realisierbar

Wird bereits umgesetzt. Erste Erfah-
rungsberichte zZu technologischen
Aspekten liegen vor, aber noch keine
Langzeitstudien. Netzanbindung prob-
lematisch

Im Rahmen des o. g. Zeitfensters technisch
realisierbar. Fur spatere ErschlieBung weiterer
Potenziale (Standorte ohne Kihlwasseranbin-
dung) ist die Entwicklung von Trockenkihlung
erforderlich

Rechtl. Status von CO, noch nicht
widerspruchsfrei geklart: Einstufung von
CO; als Abfall wiirde Speicherung
begrenzen

Genehmigungsverfahren laufen, Um-
setztung erfolgt

Offene Problemlage: Querung zahlreicher Lander.
Aufgrund geringer Umweltprobleme sollten
rechtliche und Regulierungsfragen von geringer
Relevanz sein, Akzeptanz Netzinfrastruktur unklar
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Kriterien

CCs

REG: Wind Offshore

REG-Import: Solarstrom aus Nordafrika

Praktische Realisier-
barkeit Il
Weitere Aspekte

Tlw. Probleme zu erwarten bei:

a) raumlich ,eingeengten“ KW (Ab-
scheide-Einheit kénnte nicht ange-
baut werden)

b) Trassenlegung fir CO,-Pipeline
schwierig zu bewerkstelligen in be-
volkerungsreichen Regionen

Tiw. Konflikte mit Naturschutz (Kabelle-
gung durch Schutzgebiete). Ansonsten
kompatibel mit Regulierungsrahmen
(Genehmigungen wurden bereits erteilt).

(technologische)
Impulse fur den welt-
weiten Klimaschutz

vorhanden

Lverbreitungspotenzial® auch fir Ent-
wicklungslander ist hoch. Wartung von

Anlagen tlw. anspruchsvoll

GrofRtechnische Einfiihrung z. B. von STK eroffnet
grol3e Chancen fir den Einstieg in eine regenera-
tive H,-Wirtschaft. Weitere Impulse durch Kombi-
nation mit Meerwasserentsalzung oder sonst.
Abwarmenutzung (z. B. solare Kélte und solare
Prozesswarme)

Industriepolitische
Chancen

D ist bisher kein Markt- bzw. For-
schungsfiihrer bei CCS,, aber fihrend
im konventionellen Kraftwerksbau.
Technologieangebot wird voraussichtlich
bei GroRkonzernen bleiben (Siemens,
Linde etc.)

Bei Windkraft gehort D zu den Welt-
marktfihrern (zusammen mit Dane-
mark).

Starke mittelstandische Betriebe sind
entstanden

Bei solarthermischen Kraftwerken gehéren deut-
sche Unternehmen zu den Fihrern (zusammen
mit Spanien und tlw. USA)

Trassenlegung: z. B. Siemens

Ubertragbarkeit auf
Entwicklungslander

Mdaglich. Fraglich ist, ob Technologien
robust genug sind, um auch in Entwick-
lungslandern optimal zu funktionieren
(evtl. geringer Ausbildungsstand von
Technikern etc.)

Einbindung von Entwicklungslandern als
Exportmarkte bote fur deutsche
Unternehmen grofRe Chancen

Einbindung von Entwicklungslandern als Export-
markte bote flr deutsche Unternehmen grof3e
Chancen. Technologien sind vergleichbar mit
konventionellen Kraftwerken (plus Kollektorfelder,
deren Wartung und Betrieb relativ einfach hand-
habbar ist). Insbesondere in kombinierter Abwéar-
menutzung zur Meerwasserentsalzung sehr hohe
Anwendungspotenziale in Entwicklungslandern

Kompatibilitat mit der

Trotz steigender Erfahrungen und

Wirft Herausforderungen auf bzgl.

Durch Einsatz von Warmespeichern Grundlastfa-
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Kriterien

CCs

REG: Wind Offshore

REG-Import: Solarstrom aus Nordafrika

bestehenden Struktur
(z.B. Lastwechselver-
halten) bzw. mdgli-
chen zuklnftigen
Entwicklungslinien

Steigerung der Anlagenzuverlassigkeit
werden CCS-Technologien zu einer
Inflexibilisierung  des  Stromsystems
fuhren (lauft der zunehmenden Flexibili-
sierung durch Einbindung von REG
entgegen). Ausnahme kénnte IGCC mit
Auskopplung speicherbarer Gase sein

Netzbausbau aus Richtung der Kisten
zu den groRen Verbrauchszentren. Nur
bedingt grundlastfahig. Grundlastfahig-
keit durch Speichertechnologien moglich
(Speicherung als H, oder andere Optio-
nen; Einstieg in regenerative H-
Wirtschaft strukturell moglich)

higkeit gegeben. Ohne Speicher: Zufeuerung mit
Erdgas stellt Grundlastfahigkeit her. Gute Koinzi-
denz von Stromangebot und —nachfrage (Last-
spitze durch Klimatisierungsbedarf in Ziellandern
ist besonders hoch

Kompatibilitat mit
anderen Klimaschutz-
strategien (dezentrale
Optionen)

Als Option zentralisierter Erzeugung nur
bedingt kompatibel mit dezentralisierter
Erzeugung. Bestimmender Faktor wird
die Regelbarkeit von CCS-KW sein

Als Option zentralisierter Erzeugung nur
bedingt kompatibel mit dezentralisierter
Erzeugung. Bestimmender Faktor wird
die Regelbarkeit  von Offshore-
Windparks sein

Als Option zentralisierter Erzeugung nur bedingt
kompatibel mit dezentralisierter Erzeugung.
Bestimmender Faktor wird die Regelbarkeit von
STK sein; hierbei mussten auch die lokalen
Abnehmer vor Ort einbezogen werden

Auswirkungen auf

Importabhangigkeit

Imp.-Abh. bei fossilen Energietragern
wird noch starker steigen als dies
ohnehin der Fall ist

Reduziert Importabhéngigkeit je nach
Ausbaugrad

Wird Importabhangigkeit nicht reduzieren, son-
dern von Primarenergietragern auf Strom verla-
gern. Grad der Schwere der Abhangigkeit hangt
von der Gestaltung neuer Kooperationstypen ab.

Sicherheitspolitische
Implikationen

Anfalligkeit des E-Systems als Ganzes
steigt. Pipelines und Schifffahrtsstraf3en
sind attraktive Ziele fur terrorist. Angriffe

E-System wird intrinsisch sicherer durch
Nutzung zahlreicher kleiner Anlagen im
Verbund als Windpark (wenige MW pro
Anlage). Attraktivitat fir terrorist. Angrif-
fe gering

Anfalligkeit des E-Systems als Ganzes steigt.
HGU-Trassen kénnten attraktive Ziele fiir terrorist.
Angriffe darstellen.

Versorgungsunterbrechung: akut bei Beeintrachti-
gung der Trassen und der STK. Politische Unter-
brechung im Produktionsland: nur dann, wenn der
STK-Besitzer nicht identisch mit DEU ist. Mal
Gedanken machen.

Verbleibende Aspekte

Ausfallrisiken durch Havarien

Grundsatzlich misste eine Diskussion gefihrt
wrden, ob die HGU-Durchleitung bin nach D
obligatorisch
vermaschte Einspeisung an den Grenzen des
europaischen Netzes ausreichend ist (der infra-
strukturelle Aufwand ware erheblich geringer, die
Terrorgefahr ebenfalls)

ist oder ob nicht eine einfache
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Kriterien

CCs

REG: Wind Offshore

REG-Import: Solarstrom aus Nordafrika
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zu Kap.14: Systemanalytische Bewertung von CCS im Rahmen von Szenarien

zu Kap.14: Systemanalytische Bewertung von CCS im Rahmen von Szenarien

Tab. A 7 Wechselwirkungsmatrix zwischen CCS und anderen relevanten Klimaschutzstrategien (Fokus Stromerzeugung und Kraftstoffbereitstellung sowie Betrachtungsebene

Deutschland)

Grundannahme Verflugbarkeit CCS ab 2020/2025

Schlussfolgerung

.Technolo-. Verfugbarkeit Synergiepotenzial zu CCS Konfliktpotenzial zu CCS (konkurrierender
gie/Strategie (ab wann?) .
Entwicklungspfad)
2010 Wirkungsgradsteigerung schafft Wirkungsgradminderung; Signifikant abnehmend im
i Spielraum fir CCS im Verbund mit REG ist hohe Flexibili- | Zeitverlauf
Effiziente zentrale . . .
Stromerzeuaun tat gefordert, die CCS-KW vermutlich
gung nicht aufweisen (zusatzliche Kompo-
nenten)
Sofort In der Regel Gaskraftwerke wg. hoher | Ersatz bestehender Kraftwerke
Zentrale 6ff. und Stromkennzahl (geringerer CCS-
ind. KWK Anreiz), apparativer Aufwand fur ind.
Betreiber hoch (Platzbedarf kritisch)
Sofort Uber Brennstoffversorgung mit Was- CCS nicht praktikabel fir dezentrale Deutlicher Ausbau (16 % Stro- (Ja)
Dezentrale KWK serstoff (insbesondere perspektivisch Anwendungen (hohe Kosten) merzeugungsanteil in 2050),
bei Brennstoffzelleneinsatz) spater mit Brennstoffzellen
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien
Wasserkraft Sofort Lauft in Sattigung Nein
Windenergie Sofort Lauft in Sattigung Nein
(onshore) (jedoch Onshore-Repowering)
Windeneraie 2015 Im Verbund mit REG ist hohe Flexibili- | Hoher Beitrag langfristig, Wind Ja
9 tat gefordert, die CCS-KW ggf. nicht insgesamt 33 % (davon > 2/3
(offshore) .
aufweisen offshore)
Ab 2025 Anteil langfristig steigend (65 Ja — zeitlich starke
REG-Import TWh in 2050, 13 % Stromerzeu- | Konkurrenz

gungsanteil in 2050)

38

RECCS-Projekt




Anhang

Schlussfolgerung

.Technolo-. verfugbarkeit Synergiepotenzial zu CCS Konfliktpotenzial zu CCS (konkurrierender
giel/Strategie (ab wann?) .
Entwicklungspfad)
Sofort Begrenzte absolute Bedeutung in | Nein

Photovoltaik

Deutschland

Vergasung ab
2015

Doppelte Dividende bei CCS (negative
Emissionen), Multi-Fuel-Use denkbar

Wegen Brennstofflogistik, Gblicher-
weise kleinere Anlagen, gerade bei

Hohe Bedeutung der Biomasse

Uber Kombikonzept
nachdenken

Biomasse z.B. bei der Mitverbrennnung von KWK (< 20 MW)
Biomasse in Kraftwerken oder Kombi-
vergasung
Ab 2015 Synergieprojekte denkbar (vgl. RWTH- | Konflikte denkbar, vor allem mit Blick | Vorsichtig abgeschatzt (14,5
Geothermie Projekt’?) auf die Warmebereitstellung, CCS ab | TWh in 2050 entspricht gut 3 %)
(Warme, Strom) 800 m Tiefe
offene Pruffrage
Sofort Hoch, Einsparung in 2050 um Ja — aber Effizienz-
Stromeinsparung rund 20 % ggf. Referenzentwick- | Technologien zeitlich
lung friher verflgbar
Sofort Kein Neubau — Entwicklung Ja — Frage der Akzep-

Kernenergie

gemal Ausstiegsbeschluss

tanz aber entschei-
dender

Kraftstoff- bzw. Energietréagerbereitstellung

Bio-Kraftstoffe

Begrenzter Einsatz von Bio-
Kraftstoff (111 PJ in 2050"%)

Nein

Wasserstoff
(Kraftstoff, Erdgas-
netzeinspeisung)

COgz-armer Wasserstoff kann importiert
werden (Abtrennung am Bohrloch),
Wasserstoffbereitstellung in IGCC-
Anlagen (Kombiprozesse — Multi-
Purpose)

Wasserstoff in begrenzten
Mengen im Szenario (189 PJ in
2050) auf der Basis von Reg-
Strom

Uber Kombikonzept
nachdenken

2 Einkopplung von CO; in den (Wasser-)Ricklauf von Geothermieprojekten zur Warmegewinnung (geothermische Tiefebohrungen bei z.B. 1.500 m Tiefe) - Calzitbildung

"3 Sehr restriktive Verwendung in Szenario NaturSchutzPlus | (Schwerpunkteinsatz im stat. Bereich), im Szenario NaturSchutzPlus Il liegt der Anteil bei 300 PJ (dafur hier kein
REG-H;-Einsatz), eine vergleichbare Grolienordnung zeichnet sich jetzt auch fiir das UBA-Kraftstoffszenario ab.
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zu Kap.14: Systemanalytische Bewertung von CCS im Rahmen von Szenarien

Technolo-

Verfugbarkeit

Synergiepotenzial zu CCS

Konfliktpotenzial zu CCS

Schlussfolgerung
(konkurrierender

ie/Strategi b ? .
gieistrategle (ab wann?) Entwicklungspfad)
Mineralél Enhanced Oil Recovery schafft glinsti- Internationaler Einstieg
ge wirtschaftliche Rahmenbedingungen fur CCS
Erdaas Abtrennung von CO; als Erdgas- Internationaler Einstieg
g Begleitgas fur CCS
Speichersysteme
Prinzipiell Konkurrenz um geeignete geologische
Druckluftspeicher .sofort,.derzelt S{pelcher.formatlllonen, grundsatzlich
intensivere sind Speicher fir REG-
Forschung Fluktuationsausgleich interessant
Prinzipiell Konkurrenz um geeignete geologische
Warme- und Kalte- | sofort, derzeit Speicherformationen, grundséatzlich
speicher (saisonal) | intensivere sind saisonale Speicher fir REG-
Forschung Warmeausbau von hoher Bedeutung
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Anhang
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