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EXECUTIVE SUMMARY

The AIT Austrian Institute of Technology, AGGM, the Chair of Energy Network Technology at the
University of Leoben, and Frontier Economics were assigned with 1) the geographical, quantitative
and operational survey of CO- point sources and sinks in and around Austria; 2) the conceptualisa-
tion of a route plan to connect these points, including rough dimensioning, 3) the economic analysis
and comparative survey of corresponding activities abroad, and 4) the derivation of clear recommen-
dations for action and next steps.

To fulfil these objectives, emitters were identified in two ways: First, the projected CO quantities to
be transported via the future grid between 2030 and 2050, have been surveyed from all Austrian
COz emitters and potential CO, users of over 50 kt/a. Second, various studies investigating possible
Austrian pathways to climate neutrality were employed to generate theoretical projections for possi-
ble CO; quantities of emitters and users. The CO- quantities of the industry and the theoretical
studies differ in volume and timing. This relates to the uncertainty regarding the actual costs of the
future CCS und CCU chain: CCUS is an option with optimistic cost estimates, but unlikely if the
technology turns out to be more expensive. Currently there is no clear legal definition, which emitters
and processes will ultimately be allowed to employ CCS to decarbonize. Deployment of CCS will
be dependent on the availability of green hydrogen in sufficient quantities and at economically fea-
sible costs. If not available, CCS will be required to achieve climate targets for the industrial sector.

The future amount of CO. transported in the grid will be in the range of 5 — 20Mt/a. The CO- grid will
have to serve three purposes: 1) decarbonization of hard-to-abate industries via CCS, 2) closing of
the carbon cycle for the production of carbon-neutral chemicals, pharmaceuticals and fuels employ-
ing biogenic CO, (CCU) and 3) enabling Austrian climate neutrality via capture and sequestration of
biogenic CO. (CDR).

The first purpose mainly involves geogenic and fossil COz (4-8 Mt/a), while the latter two require
biogenic CO,, which should be ideally captured from large biogenic point sources. Due to the ad-
vantageous biomass situation in Austria, enough biogenic CO;is emitted from biomass industries
mainly as well as biomass combustion. This allows the capturing of sufficient quantities of biogenic
COz (5-15 Mt/a, the upper number depending on future biogas plants).

In the case of CCS and CDR, CO: needs to be transported to permanent CO; storages. However,
these are presently estimated not to be economically sufficiently achievable at the necessary annual
injection rates. In addition, the possible start of injection into Austrian reservoirs will most likely not
be before 2035 due to complicated and costly investigations, necessary to rule-out possible CO»-
leakage from the storage sites. This necessitates the export of CO.in order to achieve both industrial
and national climate targets.

The grid entry and exit quantities are shown for 3 time periods in fig. 4-1. The shown figures repre-
sent annual time periods. Due to the uncertainties described above, it is not possible to define nar-
rower time periods. Several network simulations were carried out based on these quantities. Existing
spatial constraints such as protection zones, terrain and settlements were taken into account. The
optimized routes are strongly oriented towards existing network routes of other pipelines. Due to the
spatial distribution of the three main industrial clusters in Austria, there are few route variations in
4



the final expansion based on input quantities. Of primary importance is the initial availability of inland
storage facilities from 2030 onwards. The connection to other countries can only take place later due
to expansion plans in those regions. As a landlocked country, it is key to communicate with our
neighbors in a timely manner to signal readiness and demonstrate investment security and reliability.

The costs of a possible CO- grid have been investigated in terms of capital costs (CAPEX) and
operating expenses (OPEX). CAPEX costs can be subdivided roughly 50/50 into pipeline costs and
costs for compressor- and pumpstations. Depending on the final technical solution implemented and
many currently unknown technical and economical details, the total capital costs for the grid will be
in the range of 12-18 bn €. Depreciated over 20 years this corresponds to 600 to 900 M€/y, which is
less than OPEX. OPEX mainly arises from the energy required for compressing and pumping the
COz and costs 1 to 3 billion Euro per year, depending on electricity prices. The electrical energy
demand of 1.2 — 3.5 TWh/a depends on the final CO, quantities, compression routes, pressures and
densities.

This results in total average transport costs of 35 to 50 €/t for the entire Austrian grid and volumes
transported.

The CO2grid is a transport infrastructure which benefits the general public by representing a natural
monopoly and avoids externalities from otherwise polluting emissions. Accordingly, access should
be free but regulated. Financing should be collateralised by the public sector. Regulatory conditions
must also account for the urgency of the situation and avoid hold-up problems (‘strategic waiting
games’ of stakeholders).

Recommended next steps

e For all stakeholders, especially potential grid operators, a high level of near-term planning
certainty is of utmost importance. This is even crucial for the most optimistic scenario: It
takes roughly 10 years from the current early conceptional planning stage until the CO2grid
could go into operation around the year 2034.

¢ From the timeline of our climate targets, establishing the regulatory framework is necessary
as soon as possible. This should include procedural rules, technical standards, a market
model and its governance.

e To ensure secure financing of the grid, a framework for partial public risk assumption, such
as the example of the German hydrogen grid model (“Amortisationskonto”) is recom-
mended. This should help achieve a high level of planning certainty for the grid operator.
Due to unforeseen economic and technical factors, the amount of CO- transported in the
grid may be less than currently anticipated. Such models guarantee certain revenues, even
if significantely less CO2 will be transported.

¢ To enable an actual “Final Investment Decision” in order to building and operating the grid,
the current conceptional study needs to be refined (in a detailed “pre-FEED study”): Com-
mitted CO_ quantities in the grid must be elicited accurately and on an annual basis. Fur-
ther, various detailed grid scenarios based on different quantities, topologies and technical
CO; details must be simulated. Finally, economic cost estimates must be refined from the
current —50/+200% to approximately—20/+20% through more detailed planning.

e A suitable organisational framework must be developed, to drive the set-up and expansion
of the grid, e.g. through an industry and operator group.



KURZFASSUNG

Das AIT Austrian Institute of Technology, die AGGM, der Lehrstuhl fir Energieverbundtechnik der
Montanuniversitat Leoben und Frontier Economics wurden im Rahmen dieser Studie beauftragt 1)
CO2-Punktquellen — und Senken in und um Osterreich geographisch sowie quantitativ zu erheben,
2) einen Routenplan zur Verbindung dieser Punkte zu konzipieren, 3) eine Wirtschaftlichkeitsanalyse
durchzufiihren und einen Vergleich hinsichtlich entsprechender internationaler Aktivitaten anzustel-
len und 4) daraus klare Handlungsempfehlungen und nachste Schritte abzuleiten.

Um dieses Ziel zu erreichen, wurden die méglichen CO»-Mengen, die zwischen 2030 und 2050 mit
dem Netz transportiert werden mussen, fiir alle dsterreichischen CO2-Punktquellen und potenziellen
CO2-Nutzer mit mehr als 50 kt/a erhoben, indem direkte Befragungen durchgeflihrt und verschie-
dene Studien zur Erreichung der Klimaneutralitat Osterreichs herangezogen wurden. Die mdglichen
CO,-Mengen, die das Netz transportieren muss, kdnnen zum jetzigen Zeitpunkt nur mit einer relativ
groflien Unsicherheit angegeben werden, was sich auch aus Unterschieden der Industriebefragun-
gen und den theoretischen Studien zeigt. Insbesondere haben die zum jetzigen Zeitpunkt nur tGber
einen weiten Bereich abschatzbaren letztendlichen Kosten der zukiinftigen CCS- und CCU- Wert-
schopfungskette einen signifikanten Einfluss auf die CO2.-Mengen. Im optimistischen Fall gibt es
viele Einspeiser und Abnehmer, im pessimistischen wesentlich weniger. Zudem fehlen zum Zeit-
punkt der Studie die gesetzlichen Rahmenbedingungen und Definitionen jener Emittenten und Pro-
zesse, fur die letztendlich CCS zur Dekarbonisierung erlaubt sein wird. Die Dekarbonisierung vieler
Industrieprozesse kann insbesondere dann ohne CCS erfolgen, wenn griiner Wasserstoff in ausrei-
chenden Mengen und zu wirtschaftlichen Konditionen verfugbar ist. Dies ist momentan nur schwer
abschatzbar. Zusammenfassend ergibt sich, dass die CO»-Menge, welche das zuklnftige Netz
transportieren muss, in einem Bereich von 5-20 Mt/a liegt.

Das CO2-Netz muss drei unterschiedliche Aufgaben erflillen: 1) die Erméglichung von CCS zur De-
karbonisierung der Hard-to-abate Industrie, 2) die Schaffung von Potentialen zur Schlielung des
Kohlenstoffkreislaufs, indem biogenes CO; als Kohlenstoffquelle flr die Produktion von CO»-neut-
ralen organischen Chemikalien, Pharmazeutika und Treibstoffen in grof3technischen Mengen ver-
fugbar wird (CCU) und 3) das Erreichen der 6sterreichischen Klimaneutralitdt durch Kompensation
von unvermeidbaren Emissionen mittels Abscheidung und Sequestrierung von biogenem CO;
(CDR).

Ersteres umfasst hauptsachlich geogenes und fossiles CO- (4-8 Mt/a), wahrend fir die beiden letzt-
genannten Punkte biogenes CO- erforderlich ist. Biogenes CO, kann am wirtschaftlichsten von gro-
Ren biogenen Punktquellen abgeschieden werden. Aufgrund der vorteilhaften Biomassesituation in
Osterreich, vor allem durch die Biomasseindustrie und -verbrennung, sind diese Quellen in ausrei-
chender Menge (5-15 Mt/a) vorhanden. Dies ermdglicht sowohl die Nutzung von CCU als auch von
CDR.

Im Fall von CCS und CDR muss das CO. zu permanenten Lagerstatten transportiert werden. Ob-
wohl das theoretische Potential bis zu einem gewissen Grad vorhanden ist, reichen die wirtschaftlich
erschlieBbaren CO,-Speicher Osterreichs insbesondere in Bezug auf die mégliche jahrliche Einspei-
cherrate pro ReservoirgroRe nicht aus. Zudem wird die Einspeicherung von signifikanten Mengen in
Osterreichische Lagerstatten friihestens ab 2035 mdglich sein, da komplizierte Untersuchungen und



kostspielige Investitionen notwendig sind. Dies ist nétig, um mégliche CO.-Leckagen auszuschlie-
Ren. Ein Export von CO- ist somit notwendig, um sowohl die nationalen als auch die industriellen
Klimaziele zu erreichen.

Die Ein- und Ausspeisemengen ins Netz werden flr drei Zeitrdume (2030er, 2040er und 2050er
Jahre) in Abbildung 3-16 dargestellt, wobei die Jahreszahlen die Zeitrdume darstellen. Aufgrund der
oben beschriebenen Unsicherheiten kdnnen keine engeren Zeitrdume definiert werden. Basierend
auf diesen Daten wurden mehrere Netzsimulationen durchgefuhrt, welche bestehende raumliche
Gegebenheiten, wie die Besiedelung, das Gelande sowie Schutzzonen mitberlcksichtigen. Die op-
timierten Trassen orientieren sich stark an bestehende Netztrassen anderer Pipelines. Aufgrund der
raumlichen Verteilung der drei groRen Industriecluster in Osterreich ergeben sich in Abhangigkeit
von den eingespeisten Mengen kaum Unterschiede in den Trassen im Endausbau. Entscheidend
ist hier, ob nationale Lagerstatten schon ab 2030 genutzt werden kénnen, da die Anbindung an
internationale Netze aufgrund dortiger Netzausbauplane erst spater erfolgen kann. Als Binnenland
ist daher die schnelle Kommunikation zu unseren Nachbarn wichtig, um Bereitschaft und Sicherheit
Zu signalisieren.

Die Kosten des zukinftigen CO.-Netzes wurden hinsichtlich CAPEX und OPEX analysiert. Die
CAPEX Kosten unterteilen sich etwa zur Halfte in Pipelinekosten und zur Halfte in Kosten fiir Ver-
dichter- und Pumpstationen. Die gesamten CAPEX Kosten flir das Netz hangen stark von den letzt-
endlich implementierten technischen Lésungen und von vielen derzeit nicht bekannten technischen
und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen ab. Diese werden mit 12-18 Milliarden Euro berechnet.
Die OPEX Kosten sind hauptsachlich auf den Energiebedarf fur die Verdichtung und das Pumpen
des CO, zurtickzufuihren. Dafiir werden abhangig von den letztendlich zu transportierenden CO»-
Mengen und zurzeit nicht bekannten technischen Details der CO; Verdichter und Pumpen ungefahr
1-3 TWh/a bendtigt. Die OPEX Kosten werden im Bereich von 1,2 — 3,5 Milliarde Euro pro Jahr
liegen.

Daraus resultieren die Kosten fiir den CO,-Transport von 35-50 €/transportierter t CO.. Das
CO2-Netzwerk ist eine Transportinfrastruktur, die fur die Allgemeinheit von Nutzen ist. Es ist einer-
seits ein natlrliches Monopol und andererseits ein Instrument um Externalitaten in Form von um-
weltschadlichen Emissionen zu vermieden. Dementsprechend sollte der Zugang frei, aber reguliert
und die Finanzierung sollte durch den 6ffentlichen Sektor gesichert sein. Damit soll auch der Dring-
lichkeit der Situation Rechnung getragen und das Hold-up-Problem (,Taktik der Stakeholder) ver-
mieden werden.

Im Folgenden sind die empfohlenen nachsten Schritte zusammengefasst:

e Fur alle Stakeholder und insbesondere einen mdglichen Netzbetreiber, ist es von grofiter
Dringlichkeit in naher Zukunft Planungssicherheit zu erhalten. Dies ist von entscheidender
Bedeutung, da es selbst im optimistischsten Szenario von der derzeitigen frihen konzeptio-
nellen Planungsphase bis zur Inbetriebnahme des CO2-Netzes etwa 10 Jahre, d.h. bis etwa
2034, dauert.

¢ In Anbetracht der verbindlichen industriellen und nationalen Klimaziele wird empfohlen die

derzeit noch nicht vorhandenen rechtlichen Rahmenbedingungen so schnell wie méglich



auszuarbeiten: Regulatorien und Gesetze, technische Standards, Netzzugangsmodell und
Netzbetrieb.

Um das Risiko fir die Netzbetreiber zu minimieren, ein zu groRes Netz zu bauen, falls die
letztendlichen CO»-Mengen geringer sind als derzeit angenommen, wird ein dem deutschen
Wasserstoffnetz analoges Modell vorgeschlagen (“Amortisationskonto”). . Ein solches Mo-
dell der teilwiese 6ffentlichen Risikolbernahme flir die Finanzierung garantiert gewisse Er-
I6se, auch wenn schlussendlich aufgrund von derzeitigen unbekannten wirtschaftlichen und

technischen Faktoren weniger CO» im Netz transportiert wird.

Der Detailgrad dieser Studie ist zu ungenau, um eine finale Investitionsentscheidung zum
Bau und Betrieb des Netzes zu erlauben, weshalb in nachfolgenden Untersuchungen (,Pre-
FEED-Studie®) insbesondere folgende Fragen genauer untersucht werden missen: die még-
lichen zukunftigen CO2-Mengen im Netz mussen mit den Emittenten und CO2-Nutzern ge-
nauer ausgearbeitet werden. (genauere Mengengertuste auf Jahresbasis anstelle von Jahr-
zehnten. Durchfiihrung von detaillierteren Netzsimulationen fir unterschiedliche CO,-Men-
gen, Netznutzer, und -topologien und technische Optionen. Verbesserung der wirtschaftli-
chen Analysen (CAPEX und OPEX) von derzeit -50/+200% auf etwa -20/+20%.

Des Weiteren wird die Auswahl eines geeigneten organisatorischen Rahmens, um den Auf-
und Ausbau z.B. Uber eine Industrie- und Betreibergruppe voranzutreiben, empfohlen, siehe
Abschnitt 5.5.



1 EINLEITUNG & ZIELSETZUNG

Um das Ziel der osterreichischen Klimaneutralitat 2040 zu erreichen, missen insbesondere nicht
vermeidbare CO,-Emissionen der energieintensiven Industrie abgeschieden, transportiert und nutz-
lich verwertet bzw. gespeichert werden. In Bereichen, in denen die Kosten durch unrealistische oder
nicht moégliche Umstellung ein Vielfaches von CCS betragen wiirden, ist dies ebenfalls die volkswirt-
schaftlich glnstigere Variante.

Insbesondere Emissionen aus dem Bereich LULUCF kdnnen hier genannt werden, weil es keine
bekannten Alternativen mit gleicher Produktivitat gibt, und die Emissionen auf Grund der Ausdeh-
nung ihrer Quellen nicht eingefangen werden kdnnen.

Eine quantitative Betrachtung stellt die GréRenordnung der Problemstellung klar dar: 5 bis 7 Mt THG
Emissionen gelten als nicht vermeidbar, u.A. aus dem Sektor LULUCF, und 4 bis 8 Mt aus den ,Hard
to abate“ Bereichen der Industrie. In Summe also 9 bis 15 Mt CO,, welches in der fir Klimaziele
relevanten Zeit nicht oder nur unter schwierigsten Bedingungen vermieden werden kann. Zudem
kommen THG Restmengen aus Bereichen, in denen die letzten Prozentpunkte zur Dekarbonisie-
rung enorme Kosten verursachen wurden.

Der Transport von CO; ermoglicht drei wesentliche Instrumente zur Reduktion der Emission von
THG:

e CO; Abscheidung an Punktquellen
e CO; Nutzung in Produkten
e CO: Speicherung.

Da Osterreich als Binnenland zwar tiber geologische Lagerstatten und Kohlenstoff-verarbeitende
Industrie verflgt, diese Senken aber potenziell zu gering sind, gilt es auch den Transport ins Ausland
zu bedenken. AuBerdem verfligt Osterreich tber groRe Biomasse-verarbeitende, und -verbren-
nende Industrien mit grolRen Punktemissionen, die im Vergleich zu anderen Landern grof3es Poten-
zial fur Kompensationsmafhahmen bietet.

Auch andere Lander arbeiten am Aufbau einer CO2-Transportinfrastruktur, siehe Abschnitt 5.

Ziel dieser Studie war es, ein Konzept fur ein CO»-Transportnetz zu entwickeln und die weiteren
erforderlichen Schritte zur Errichtung einer solchen Infrastruktur darzulegen.

Die Ergebnisse dieser Studie dirfen keinesfalls als Planung missverstanden werden. Zielsetzung
war das Abstecken aller erforderlichen Themengebiete und Aufzeigen offener Punkte als Orientie-
rungshilfe. Die quantitativen und geografischen Ergebnisse stellen Richtwerte und GréRenordnun-
gen dar. Keinesfalls durfen diese als Grundlage fir partikulare Fragestellungen herangezogen wer-
den. Alle angegebenen geografischen Punkte missen als Annahmen verstanden werden. Jede Ab-
leitung von Implikationen auf bestimmte Personen oder Grundstiicke ist unzutreffend.



2 ERHEBUNG DER QUELLEN UND SENKEN

Basis der spateren Netzauslegung sind Netz Entry- und Exitmengen. Eine mdglichst verlassliche
Erhebung dieser Mengen ist daher zentral. Es wurden zwei Quellen herangezogen: diverse Studien
zum Thema werden in Abschnitt 2.1 erdrtert, Interviews mit Industriebetrieben und deren angege-
bene Bedarfe zur Einspeisung sind in Abschnitt 2.2 dargestellt.

2.1 Energie- und THG-Szenarien aus wissenschaftlichen Studien

Die Entwicklung zukinftiger CO2-Transportoptionen basiert auf der Analyse aktueller und zukinfti-
ger CO2-Punktquellen und -Bedarfe fiir die industrielle Nutzung sowie Potenziale der geologischen
Speicherung von CO2. Die CO2-Punktquellen werden anhand deren Menge und deren Ursprung
(fossil, geogen, biogen) beurteilt.

2.1.1 Entwicklung der CO.-Quellen basierend auf Energieszenarien

Die Verbrennung von kohlenstoffhaltigen Brennstoffen wie Erdgas, Ol oder Kohle verursacht soge-
nannte energiebedingte Emissionen. Emissionen durch chemische Reaktionen wahrend Produkti-
onsprozessen, zum Beispiel der Reduktion von Eisenerz, werden als prozessbedingte Emissionen
bezeichnet [1]. Geogenes CO,, das beispielsweise bei der Herstellung von Zement freigesetzt wird,
ist eine Form von mineralisch gebundenem CO,. Der Ursprung des CO; beeinflusst zukiinftige Stra-
tegien im Carbon Management maligeblich. Daher ist eine Unterscheidung in fossiles, geogenes,
biogenes und atmospharisches CO,> wesentlich [2].

Das Emission Trading System (ETS) [3] deckt ein Drittel aller aktuellen Treibhausgasemissionen in
Osterreich ab [4]. Biogene Emissionen und Emissionen aus der Millverbrennung (Mischung aus
fossilem und biogenem CO3) sind nicht emissionshandelspflichtig jedoch fur zukiinftige CCU/S-Mal}-
nahmen von hoher Relevanz. Das Osterreichische Pollutant Release and Transfer Register (PRTR)
enthalt Daten zu Schadstoffmengen bestimmter Industriebetriebe und Abfallbehandlungsanalgen
und enthalt damit auch Daten zu biogenen CO2-Emissionen und CO2-Emissionen aus der Verbren-
nung von Abféllen [5, 6].

In den Dekarbonisierungsszenarien des Innovationsverbundes New Energy for Industry (NEFI) wer-
den Wege zur Dekarbonisierung des industriellen Energiesystems in Osterreich skizziert. Wesentli-
che Dekarbonisierungsstrategien stellen die Elektrifizierung von stationaren Motoren und Warme-
pumpen, der Einsatz CO,-neutraler Gase wie Wasserstoff (Hz), Biomethan oder synthetischem Me-
than (CH4) und die Verbrennung von fester Biomasse dar [7]. Die Entwicklung zuktinftiger Treib-
hausgasemissionen gemafl dem Nationalen Energie- und Klimaplan (NEKP) wird in Szenarien des
Umweltbundesamts abgebildet [8]. Durch die Substitution fossiler Brennstoffe kénnen energiebe-
dingte Emissionen vermieden werden. Die Reduktion prozessbedingter Emissionen ist zum Teil
durch alternative Produktionsprozesse maoglich. Prozessbedingte geogene Emissionen und fossile
Emissionen aus der Mullverbrennung sind nicht vollstandig zu vermeiden und gelten in der Regel
als unvermeidbare sogenannte Hard-to-abate Emissionen.

Basierend auf den beschriebenen Szenarien werden in [9] zuklnftige CCU/S-Bedarfe anhand von
drei Emissionspfaden (Referenzpfad, moderater Pfad, progressiver Pfad) fir 2030, 2040 und 2050
beurteilt. Der moderate Pfad reprasentiert basierend auf Stakeholder-Interviews die Meinung der
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Industrie zur Implementierung zukiinftiger Technologien, wahrend der progressive Pfad Klimaneut-
ralitdt bis 2040 erreichen soll. Strom, erneuerbare Gase sowie Biomasse gelten im moderaten und
progressiven Pfad als primare Energietrager, wobei der progressive Pfad verstarkt auf die Nutzung
von wasserstoffbasierten Produktionsrouten und Elektrifizierung setzt [4, 7, 9].

Insgesamt wurden CO2-Emissionen und deren Entwicklung bis 2030, 2040 und 2050 von 109 In-
dustriestandorten und 76 Anlagen der Energieversorgung (inkl. Raffinerie, Biomasse-KWK, Bioetha-
nolerzeugung) ermittelt. Aus Tabelle 2-1 sind die Anzahl der untersuchten CO2-Punktquellen und
deren erhobenen CO.-Emissionen (fossil, geogen und biogen) fir das Jahr 2050 zu entnehmen.
Aufgrund der Substitution fossiler Brennstoffe verbleiben im progressiven und moderaten Szenario
Groliteils biogene Emissionen. Der Anteil biogener Emissionen liegt im Vergleich zum Referenzpfad
(39 %) im progressiven bei 72% und im moderaten Szenario bei 77%.

Tabelle 2-1: Anzahl der CO2-Punktquellen unterschiedlicher Emissionsklassen und deren CO2-Emissionen in kt/a fiir
das Jahr 2050 [9]

‘ Pfade: Referenzpfad Moderater Pfad Progressiver Pfad
Emissions- Anzahl COs-Emis- Anzahl COs-Emis- Anzahl CO2-Emis-
klasse CO2-Punkt- sionen CO2-Punkt- sionen CO2-Punkt- sionen
quellen quellen quellen
<50 77 1.257 68 1.022 78 1.162
50-100 28 2.150 27 2.012 23 1.750
100-500 51 11.046 36 7.400 37 7.467
500-1.000 4 2.927 4 2.724 3 2.013
>1.000 5 15.315 4 6.787 2 2.123
> 165 32.695 139 19.945 143 14.515
2.1.2 Industrielle Nutzung von CO;

Neben der geologischen Speicherung stellt die Nutzung von CO; als Rohstoff flr kohlenstoffhaltige
Produkte (Carbon Capture and Utilization - CCU) eine zusatzliche Technologie dar. Zurzeit wird CO-
bereits fur unterschiedliche industrielle Anwendungen genutzt, darunter zum Beispiel die Herstellung
von Chemikalien wie Harnstoff. Die Herstellung von Polymeren und Chemikalien Gber Methan oder
Methanol stellen mdgliche neue Prozessrouten dar [10, 11, 12, 13]. Nach einer bestimmten Zeit-
spanne, der sogenannten Produktlebensdauer, wird das genutzte CO, wieder in die Atmosphare
freigesetzt. Verfugen die Produkte Uber klimarelevante Lebensdauern, ist die Reduzierung der
Netto-CO2-Emissionen Giber CCU-Anwendungen méglich [10].Brennstoffe sowie Chemikalien besit-
zen in der Regel kurze Lebensdauern von einigen Monaten bis Jahrzehnten. Daher verfliigen zu-
kinftige industrielle Anwendungen von CO2in der Chemieindustrie, wie die Erzeugung von Polyme-
ren oder synthetischen Treibstoffen, nicht Gber ausreichende Bindungsdauern, um Netto-CO2-Emis-
sionen zu reduzieren, sind jedoch entscheidend flr die Nachhaltigkeit der chemischen und petro-
chemischen Industrie [14].

Basierend auf derzeitigen und zukiinftigen industriellen CO..Bedarfen sowie des TRL der unter-
schiedlichen Technologien werden in [7] potenzielle industrielle CO>.Anwendungen definiert. Derzeit
wird CO2 sowohl| weltweit als auch in Osterreich (iberwiegend zur Produktion von Harnstoff und

11



Methanol genutzt. Szenarien zeigen einen signifikanten Anstieg des Bedarfs an CO2 fir die nach-
haltige Produktion von Olefinen (MTO — Methanol to Olefins) und synthetischen Flugzeugtreibstoffen
(SAF) [11]. Tabelle 2-2 zeigt spezifische CO2-Bedarfe fir die Herstellung der in [9] berlicksichtigten
Industrieprodukte.

Tabelle 2-2: Spezifische CO2-Bedarfe der chemischen Industrie [9]

Produkt Edukt Edukt-Bedarf [t/t Produkt] CO:-Bedarf [t CO2/t Produkt]
Urea CO2 0,73 0,73
Methanol CO2 1,37 1,37
Olefine (MTO) Methanol 2,83 3,89
Kerosin (SAF) CO» 2,85 2,85

Die Produkte der chemischen Industrie aus Tabelle 2-2 verfigen nicht Gber ausreichende Lebens-
dauern, um Netto-CO2-Emissionen zu reduzieren [2, 10]. Zur klimaneutralen Deckung des zukiinfti-
gen industriellen Bedarfs an CO2, wird klimaneutrales CO. (biogen, atmospharisch) bendtigt. Der
Bedarf fur BECCS entsteht aus der Kompensation diffuser Restemissionen, die nicht wirtschaftlich
abgeschieden werden konnen. Der zukinftige Bedarf zur Abscheidung von biogenem CO- ergibt
sich laut [9] aus dem zukUlnftigen Bedarf an BECCS und CCU. Kann dieser Bedarf nicht Uber bioge-
nes CO2aus Osterreichs Punktquellen gedeckt werden, ergibt sich ein Defizit an biogenem CO..

2.1.3 Abgeleitete CO; Transportmengen aus der Literatur

Die Entwicklung des Bedarfs zur Abscheidung von klimarelevantem und klimaneutralem CO, sowie
die CCS-, BECCS- und CCU-Bedarfe bis 2050 anhand der drei betrachteten Pfade sind in Abbildung
2-1 dargestellt. Die dazugehdérigen Werte sind in Tabelle 2-3 zu finden.

Klimarelevante CO2-Emissionen sind geogene und fossile Emissionen aus:

e Zement-, Kalk- und Feuerfestindustrie (Sektor Steine und Erden, Glas)

e Millverbrennung

e Fossile Restemissionen (CO2-Punktquellen nach [9] aus den Sektoren Bergbau, Chemie-
und Petrochemie, Eisen- und Stahlerzeugung, Fahrzeugbau, Maschinenbau, Nahrungs- und
Genussmittel, Tabak, Nichteisen-Metallurgie, Papier und Druck, Energieversorgung)

Klimaneutrale CO.-Emissionen sind biogene Emissionen aus:

e Biogene Punktquellen (Papier- und Zellstoffindustrie, Biomasse-KWK, Bioethanolerzeu-
gung)

¢ Mitnahmeeffekt biogener CO2-Emissionen bei der Abscheidung aus Zement, Kalk, Feuerfest
sowie Mullverbrennung

Durch die Substitution fossiler Brennstoffe laut der Szenarien sinken die Gesamtemissionen und
damit der Bedarf an CCS und BECCS bis 2050. Laut progressivem Pfad verbleiben ab 2040 lediglich
schwer vermeidbare, klimarelevante Emissionen aus der Zement-, Kalk- und Feuerfestindustrie so-
wie der Millverbrennung. Der moderate Pfad weist bis 2050 fossile Restemissionen aus Raffine-
rieprozessen auf. Der Bedarf an CO. zur industriellen Nutzung steigt aufgrund der Implementierung
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alternativer Produktionstechnologien laut der Szenarien fir die Herstellung von Harnstoff, Methanol
und SAF im moderaten und progressiven Pfad.
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Abbildung 2-1: Zukiinftige jahrliche Bedarfe fiir die Abscheidung von CO2, sowie fiir CCS, BECCS und CCU basierend

auf [9]

Tabelle 2-3: Zukunftige jahrliche Bedarfe fir die Abscheidung von COz2, sowie fir CCS, BECCS und CCU basierend auf

(9]

Pfad Referenz Moderat Progressiv

Jahr 2030 | 2040 | 2050 | 2030 | 2040 | 2050 | 2030 | 2040 2050
Defizit an biogenen 11,1 10,2 3,4 0,0 0,0 0,0 0,0 4,7 3,8
Emissionen

Biogene Emissio- 8,7 9,5 9,9 59 8,8 10,6 7,2 8,4 8,7
nen — Biogene

Punktquellen

Biogene Emissio- 1,5 1,6 1,7 1,5 1,1 0,6 1,4 1,0 0,9
nen — Mithahmeef-

fekt

Andere Industrien 20,5 18,0 15,6 14,7 3,6 0,5 14,0 0,0 0,0
Miillverbrennung 1,4 1,5 1,5 1,4 1,0 0,6 1,4 1,0 0,6
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‘ Pfad Referenz Moderat Progressiv

Zement, Kalk, Feu- 4.3 4.1 4.0 4.1 3,5 3,4 4.4 3,4 3,4
erfest

Cccu 0,0 0,0 0,0 1,2 3,7 6,0 24 7,8 8,2
BECCS 21,3 21,3 15,0 6,3 6,3 5,2 6,3 6,3 5,2
CcCs 26,2 235| 211 20,2 8,1 45| 19,9 4,4 4,0

Volumenstromprofile

Die zur Netzsimulation notwendigen Volumenstromprofile werden sektorscharf in der Auflésung von
normalisierten Stundenwerten Uber ein Jahr mit Hilfe eines synthetischen Lastprofilgenerators [15]
simuliert. Um standortspezifische Volumenstromprofile zu erhalten, werden die normalisierten Stun-
denwerte mit der Jahresmenge an COzder jeweiligen Punktquelle beziehungsweise Senke multipli-
Ziert.

2.2 THG Mengen abgeleitet aus Industriebefragungen

Zur Erhebung der Quellen, Senken und Speicher wurden folgende Informationsquellen herangezo-
gen:

o Offentlich zugangliche Datenbanken (insb. EU-ETS, UBA, Anlagenregisterreport, PRTR,
Bioenergieatlas),

¢ Wissenschaftliche und technische Literatur, Studien (insb. Infos seitens BMK),

e Offentlich zugangliche Informationen und Berichte der Unternehmen (insb. Nachhaltigkeits-
berichte),

e Expertenbefragungen (Dr. Hilgenstock, DVGW, internationale Netze (u.a. BRD, NOR,
NED), SINTEF (NOR), div. Institute Montanuniversitat, Konferenzen, Verbande),

¢ Direkte Befragungen von ausgewahlten Unternehmen.

e Aullerdem wurden die rechtlichen Rahmenbedingungen (Quoten aus dem EGG-Entwurf,
SAF-Quote laut EU-Verordnung 2023/2405) bertcksichtigt.

Basierend auf diesen Daten wurden Punktquellen mit jahrlichen CO2-Emissionen von mehr als 50
kt/a identifiziert, da im ersten Schritt eine Abscheidung ab diesen Mengen als technisch und wirt-
schaftlich sinnvoll erachtet wird. Die in den folgenden Abbildungen dargestellten Zahlenwerte wer-
den in Tabelle 2-8 zusammengefasst. Die jahrlich anfallenden CO»-Emissionen kénnen, wie in Ab-
bildung 2-2 in die Kategorien ,Zement, Kalk, Feuerfest’ (blau), ,Mullverbrennung‘ (gelb), ,andere In-
dustrie’ (grau) und ,biogene CO.-Punktquellen’ (griin) unterteilt werden. Die ,biogenen CO»-Punkt-
quellen‘ umfassen hier die Papier- und Zellstoffindustrie sowie Biomasse-KWKs und Biogasanlagen.
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Abbildung 2-2 Ist-Stand (2019) der CO2-Emissionen der identifizierten dsterreichischen Anlagen

In Abbildung 2-3 sind die residualen und biogenen CO2-Emissionen der identifizierten 6sterreichi-
schen Anlagen im Jahr 2050 dargestellt. Viele Industrieunternehmen kdnnen ihre CO.-Emissionen
durch EnergieeffizienzmalRnahmen oder den Umstieg auf CO»-neutrale Energietrager (z.B. griner
Strom, griner Wasserstoff) verringern. Dennoch bleiben noch residuale Emissionen Ubrig, die
hauptsachlich aus der Mllverbrennung und der Zement-, Kalk-, und Feuerfest Industrie stammen.
Zudem koénnen auch schwer dekarbonisierbare Industrieprozesse im Jahr 2050 noch nicht vollstan-
dig dekarbonisiert sein, falls erneuerbare Energiequellen nicht in ausreichenden Mengen wirtschaft-
lich verfligbar sind. Um Klimaneutralitat zu erreichen, muss fur diese residualen Emissionen Carbon
Capture and Sequestration (CCS) angedacht werden. Die CO»-Emissionen der Millverbrennungs-
anlagen sind in biogene (hellgelb) und fossile (dunkelgelb) Anteile unterteilt.

16

14

124

Mullverbrennungsanlagen Zement, andere Papier/Zellstoff,
(MVAs) Kalk,Feuerfest Industrieemissionen Biomasse-KWK,Biogas

Residuale und biogene CO2-Emissionen [Mt]
]

N

Abbildung 2-3 Residuale und biogene CO2-Emissionen der identifizierten dsterreichischen Anlagen im Jahr 2050

Die tatsachlich im Netz auftretenden CO, Mengen hangen jedoch von diversen regulatorischen und
wirtschaftlichen Rahmenbedingungen ab. Die CO2-Mengen kénnen durch Produktionsmengen er-
hoht bzw. verringert werden. Die CO2>-Menge der Zementwerke kann sich zudem verringern, falls
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diese andere Dekarbonisierungsmalnahmen, wie z.B. die Karbonatisierung oder die Herstellung
anderer Carbon Capture and Utilization (CCU)-Produkte, bei denen das CO, wahrend der Lebens-
dauer und Jahrtausende danach gespeichert bleibt, verfolgen. Die anderen Industrieemissionen,
z.B. aus der Stahlindustrie oder der Raffinerie, kbnnen ebenfalls reduziert werden, falls erneuerbare
Energietrager (gruner Wasserstoff) rechtzeitig wirtschaftlich verfugbar sind. Zudem kdnnen die bio-
genen Emissionen entsprechend steigen, falls eine grofdtechnische Umsetzung der im EGG ange-
dachten Biogasanlagen inkl. CO2-Abscheidung und dem Ausbau von Biomasse-KWKs zur Warme-
bedarfsdeckung erfolgt. Diese mdglichen Schwankungen sind exemplarisch in Abbildung 2-4 dar-
gestellt. Nachdem die zukiinftig anfallenden und im Netz zu transportierenden CO2-Mengen von
unterschiedlichen rechtlichen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen abhangen, kénnen diese
zum jetzigen Zeitpunkt noch nicht exakt bestimmt werden. Eine detaillierte Erarbeitung unterschied-
licher Mengenszenarien flr und mit Emittenten sowie biogenen CO2-Punktquellen ist erforderlich.
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Abbildung 2-4 Zuklinftige Schwankungen der letztendlich tatsachlich im Netz auftretenden CO2-Mengen

Die CO.-Emissionen der identifizierten osterreichischen Anlagen kénnen auferdem nach dem Ur-
sprung des Kohlenstoffs im CO>-Molekil unterteilt werden, wobei zwischen fossilen, geogenen und
biogenen CO2-Emissionen unterschieden wird. Fossiles CO, stammt aus Erddl, Erdgas oder Kohle,
geogenes CO, wird bei der Verarbeitung von Gesteinen, wie Kalk, Magnesit, Graphit, etc., freige-
setzt, wohingegen biogenes CO;bei der Verbrennung/Vergasung/Vergarung von biogenen Stoffen,
wie Pflanzen, Meeresorganismen, etc. anfallt.

Das biogene CO; kann zur Erreichung von Klimaneutralitdt im Sinne von Carbon Dioxide Removal
(CDR) sowie zur Dekarbonisierung der dsterreichischen Produktion von Grundchemikalien (CCU)
dienen. Die Gesamtmenge der geogenen und fossilen Emissionen betragt im Jahr 2050 zwischen
6 und 11 Mio. t. Im Jahr 2040 sind die geogenen und fossilen Emissionen etwas hdher, da erwartet
wird, dass zwischen 2040 und 2050 ausreichend erneuerbare Energietrager (griiner Strom, griiner
Wasserstoff, etc.) zur Verflgung stehen und der Umstieg auf CO»-neutrale Energietrager erfolgt.
Fir das geogene CO2 muss Carbon Capture Sequestration (CCS) oder CCU-Anwendungen, bei
welchen das CO; wahrend der Lebensdauer des Produkts und Jahrtausende danach gespeichert
bleibt, angedacht werden. Residuale fossile Emissionen, die nicht durch andere Dekarbonisierungs-

mafRnahmen (Elektrifizierung, erneuerbare Gase, etc.), vermieden werden kénnen, stammen z.B.
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aus der Millverbrennung. Fir diese Emissionen muss CCS verfligbar sein. Fir fossile Emissionen
aus der schwer dekarbonisierbaren Industrie, wie z.B. Stahlindustrie, Raffinerie, soll CCS als Uber-
gangsldsung dienen, bis ausreichend erneuerbare Energiequellen wirtschaftlich zur Verfligung ste-
hen. Exemplarisch sind in Abbildung 2-5 Méglichkeiten zur Anwendung von CO; nach dessen Ur-
sprung dargestellt. CO. wird von der biogenen Punktquelle oder aus Industrietfen (geogen, fossil)
abgeschieden, aufgereinigt, verflissigt, evtl. zwischengespeichert und in das CO.-Transportnetz
eingespeist. Mit Hilfe des CO-Transportnetzes wird das CO, zum Anwendungsort transportiert. Da-
bei muss fossiles und geogenes CO, mittels CCS sequestriert werden und biogenes CO kann im
Rahmen von CDR sowie fir samtliche CCU-Anwendungen genutzt werden.

f

Biogene Punktquellen Rauchgas Fossiles,
— geogenes,

Fossiles CO2 & & | /%

Geogenes CO2

biogenes

k Biogenes CO2 p—m—
D@D i 02 €02 Verfliissigung, K [
CO2 Abscheidung errussigung CO2-Transport MJ

Zwischenspeicherun, A
und Aufreinigung P & Biogenes CO2 CCS/CDR in

Industriedfen CO2-Speicher

(national, international)
MH S

CCU-Anwendungen
Abbildung 2-5 Méglichkeiten zur Anwendung von CO2z nach dessen Ursprung

Die anfallenden fossilen (grau), geogenen (hellblau) und biogenen CO»-Emissionen sind in Abbil-
dung 2-6 dargestellt.

B Fossil
12 | N Geogen
EER Biogen

Residuale und biogene Emissionen [Mt]

2030 2040 2050

Abbildung 2-6 Unterscheidung der CO2-Emissionen der identifizierten Anlagen in fossile, geogene und biogene Emissio-
nen

In Abbildung 2-7 ist der zeitliche Verlauf der residualen Emissionen aus den identifizierten schwer

zu dekarbonisierenden Industrien (Zement, Kalk, Feuerfest (hellblau), Mullverbrennungsanlagen

(gelb), andere Industrie (grau)) dargestellt. Die CO2-Abscheideanlagen werden ab ca. 2030 in Be-

trieb gehen, wodurch die CO2-Mengen, welche in einem zukunftigen CO2-Netz berlcksichtigt wer-

den mussen, entsprechend steigen. Vor allem in Hinblick auf andere Industrien, wie Stahlindustrie
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oder Raffinerie, sind die zuklnftigen tatsachlichen CO, Emissionen von der wirtschaftlichen Verflg-
barkeit von erneuerbaren Energiequellen (z.B. griner Wasserstoff) abhangig und kénnen entspre-

chend abweichen.

##% Millverbrennungsanlagen (MVAs)
g{ KX Zement, Kalk, Feuerfest
B andere Industrieemissionen

Residuale Emissionen [Mt]

% 7

7
_

2030 2040
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Abbildung 2-7 Zeitlicher Verlauf der residualen Emissionen der identifizierten sterreichischen Anlagen

Die residualen Emissionen aus den Kategorien ,Zement, Kalk, Feuerfest’, ,Millverbrennungsanla-
gen‘und ,andere Industrie’ sind in Abbildung 2-8 fiir das Jahr 2019 und in Abbildung 2-9 fir das Jahr
2050 nach dem Ursprung des Kohlenstoffs im CO, dargestellt. Die Emissionen aus der Zement-,
Kalk-, Feuerfestindustrie sind hauptsachlich geogen, da aufgrund des Herstellungsprozesses (Kalk-
brennen) im Gestein gebundenes CO: freigesetzt wird. Die CO».-Emissionen der Mullverbrennungs-
anlagen sind zu ca. 50% fossil und zu ca. 50% biogen, da Produkte am Ende ihrer Wertschépfungs-
kette nicht mehr recyclebar sind und entsorgt werden missen. Die fossilen CO, Emissionen in der
Zement-, Kalk-, Feuerfestindustrie sowie in anderen Industriesektoren, wie Stahl und Raffinerie,
kénnen bei entsprechender wirtschaftlicher Verfligbarkeit von erneuerbaren Energiequellen redu-
ziert werden. Fur diese fossilen CO»-Emissionen kann CCS eine Zwischenldsung sein, um schon
vor der Umsetzung aller Dekarbonisierungsmafnahmen Klimaneutralitat zu erreichen.
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Abbildung 2-9 CO2-Emissionen der Sektoren ,Zement,Kalk,Feuerfest’, ,Millverbrennungsanlagen‘ und ,andere Industrie*
im Jahr 2050 nach Ursprung
Nachdem die CO.-Mengen, die letztendlich abgeschieden und in ein zuklnftiges CO. Netz einge-
speist werden, stark von rechtlichen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen abhangen und zum
jetzigen Zeitpunkt noch nicht exakt bestimmt werden kdnnen, wurden, wie in Abbildung 2-10 darge-
stellt, mit den erhobenen Daten ein minimales und ein maximales Szenario flr die Jahre 2030, 2040,
2050 definiert. Im minimalen Szenario werden nur die CO>-Mengen der Zement-, Kalk-, und Feuer-
festindustrie sowie Miillverbrennungsanlagen erfasst. Da bei Millverbrennungsanlagen das Abgas
aus einer Mischung aus biogenem und fossilem CO: besteht (ca. 50% / 50%), wird immer beides
abgeschieden. Zur Wahrung der Konsistenz wurden im minimalen Szenario aber trotzdem nur die
fossilen CO.-Emissionen der Mullverbrennungsanlagen berlcksichtigt. Im maximalen Szenario hin-
gegen, wurden alle CO2-Emissionen der Millverbrennungsanlagen, der Zement-, Kalk-, und Feuer-
festindustrie sowie jene der anderen Industrien berlicksichtigt.
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Abbildung 2-10 Residuale CO2 Emissionen

Die identifizierten biogenen CO»-Punktquellen, welche jahrlich mehr als 50 kt/a emittieren, stammen
aus der Papier- und Zellstoffindustrie, den Biomasse-KWK sowie der Bioethanolproduktion. Auler-
dem wurden die biogenen CO2-Emissionen (~50%) der Mullverbrennungsanlage bertcksichtigt. Des
Weiteren wurden Biogasanlagen miteinbezogen. Dabei wird angenommen, dass die Quoten aus
dem Erneuerbaren Gas Gesetz (EGG) [16] erflllt werden und Biomethan aus Biogasanlagen ein
signifikanter Teil dieser erneuerbaren Gase ist. Die Literatur gibt fur das Jahr 2030 5 TWh Biomethan
[17], im Jahr 2040 10 TWh [18] und im Jahr 2050 15 TWh Biomethan [19] als verfligbar an. Die
Biomethanmengen im Jahr 2030 konnen einerseits durch die Umrustung von 80 bestehenden Bio-
gasanlagen von der Stromproduktion auf die Gaseinspeisung und andererseits durch den Neubau
weiterer 100 Biogasanlagen erreicht werden. Die Biomethanmengen in den Jahren 2040 und 2050
kdnnen durch den Bau neuer Biogasanlagen realisiert werden. [17] Die Biogasanlagen, welche
diese Biomethanmengen produzieren, liegen erwartungsgemaf nicht alle am zukulnftigen CO, Netz.
Daher wurden in dieser Studie 50% dieser Biomethanmengen flr die Berechnung der CO>.Mengen
aus Biogasanlagen bertcksichtigt. Um Biomethan ins Netz einspeisen zu kénnen, muss CO, vom
Biogas abgeschieden werden, welches dann dem CO2x.Netz zur Verfigung steht. Der Methananteil
sowie der CO2Anteil in Biogas variieren je nach eingesetztem Substrat. In dieser Studie wurde als
Substrat eine Mischung nachwachsender Rohstoffe, Wirtschaftsdliinger aus Nutztierhaltung sowie
organische Reststoffe angenommen. Daraus ergibt sich ein durchschnittlicher Methananteil von
55% [20] bzw. ein durchschnittlicher CO2 Anteil von 45% [20] im Biogas. Diese Anteile wurden zur
Berechnung der CO2Menge, welche durch die Vergarung in Biogasanlagen entsteht, herangezogen.
Daraus resultiert eine CO2.Menge von in etwa 0,4-1,2 Mt/a durch die Produktion von 5-15 TWh Bio-
methan. Diese signifikante CO..Menge kann aufgrund der hohen CO,.Konzentration im Biogas ener-
gieeffizient abgeschieden werden und sollte zuklnftig berticksichtigt werden. Nachteilig ist jedoch,
dass vor allem bestehende Biogasanlagen nur kleine CO..Punktquellen sind und jedenfalls weniger
als 50 kt/a emittieren.
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Abbildung 2-11 zeigt die biogenen Punktquellen nach Tatigkeit. Die Papier -und Zellstoffindustrie
(braun) emittiert die groten CO.-Mengen, wahrend Biomasse-KWKs (khaki) und Mdullverbren-
nungsanlagen (gelb) ebenfalls signifikante biogene CO2-Mengen erzeugen. Biogasanlagen (grun)
sowie die Bioethanolproduktion (dunkelgriin) sind zwar kleinere Punktquellen, weisen aber eine sehr
hohe CO,-Konzentration im Abgasstrom auf, wodurch auch diese kleineren CO, Punktquellen inte-
ressant sind.
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Abbildung 2-11 Biogene CO2-Quellen nach Kategorien

Die in Abbildung 2-11 dargestellten biogenen CO.-Mengen der einzelnen Kategorien sind jedoch
mit erheblichen Unsicherheiten behaftet, welche in Abbildung 2-12 beispielhaft dargestellt werden.
Die tatsachlich abgeschiedenen und im Netz zu transportierenden CO,-Mengen der Papier- und
Zellstoffindustrie kdnnen von den erhobenen CO.-Mengen abweichen und hangen wesentlich von
derzeit noch unbekannten wirtschaftlichen und technischen Rahmenbedingungen ab. In dieser Stu-
die wurden Biomasse-KWKs, welche derzeit in Betrieb sind und mehr als 50 kt/a emittieren mitein-
bezogen. In Hinblick auf eine dekarbonisierte Warmeversorgung der gréReren Ballungsraume, wird
laut entsprechenden Ausbauplénen der Energieversorger zukinftig ein Ausbau der Biomasse-
KWKs erfolgen, wodurch die CO,-Mengen entsprechend steigen wirden. Der Ausbau der Bio-
masse-KWKs ist insbesondere bei Nichtvorhandensein von ausreichend groRen Warmequellen
(z.B. Abwarme, Geothermie, Umweltwarme) notwendig, um eine dekarbonisierte Warmeversorung
in den Ballungsraumen zu gewahrleisten. Die erhobenen CO.-Mengen fiir Biogasanlagen kénnen
zuklnftig ebenfalls abweichen. Grund dafiir sind derzeitig bestehende regulatorische (EGG), tech-
nische und wirtschaftliche Unsicherheiten. Die Schwankungen der CO2-Mengen der Bioethanolan-
lage kénnen auf mégliche Variationen in der Produktion sowie auf technische und wirtschaftliche
Rahmenbedingungen zurlickgefuhrt werden.
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Abbildung 2-12 Schwankungen der biogenen CO2-Emissionen nach Kategorien

Die gesamten identifizierten biogenen Emissionen betragen ca. 10-13 MtCO2 und sind in Abbildung
2-13 fUr die Jahre 2030, 2040 und 2050 zusammengefasst. In den Balken sind zudem die Kategorien
,Mullverbrennungsanlagen’ (gelb), ,Papier/Zellstoff* (braun) und ,Biomasse-KWKs, Biogas, Bioetha-
nol‘ (grun) aufgeschlisselt, wobei die Biomasse-KWKs, Biogasanlagen und Bioethanolanlagen zu-
sammengefasst wurden. Wie auch in Abbildung 2-12 dargestellt, knnen die schlussendlich auftre-
tenden biogenen CO>-Mengen aufgrund diverser technischer, wirtschaftlicher und regulatorischer
Rahmenbedingungen betrachtlich von den dargestellten Mengen abweichen.
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Abbildung 2-13 Zeitlicher Verlauf der biogenen CO2 Quellen

Zusammenfassend sind in Abbildung 2-14 die minimalen und maximalen CO2-Mengen, welche fur
die Jahre 2030, 2040, 2050 erhoben wurden, dargestellt. Demnach fallen jahrlich in etwa 14-24 Mio.
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Tonnen COzan. Diese Mengen sollten im zukinftigen CO.-Netz berilicksichtigt werden, wobei dieses
sowohl CCS als auch CCU-Aufgaben erflillen muss. Deswegen sind nicht nur residuale (geogene
und fossile) CO, Emissionen aus der Industrie, sondern auch biogene Emissionen zu bertcksichti-
gen.
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Abbildung 2-14 Minimale und maximale durch Industriebefragungen erhobene Gesamtmengen an CO2

Wie auch bereits in Kapitel 2.1.2 beschrieben, ist Kohlenstoff als chemischer Grundbaustein fir die
chemische und pharmazeutische Produktion unumganglich. Dabei ist der Einsatz von biogenem
Kohlenstoff erforderlich, um die Produktion zu dekarbonisieren. Das biogene CO- aus den identifi-
zierten biogenen Punktquellen kann also als Kohlenstoffquelle fur die dekarbonisierte chemische
und pharmazeutische Produktion dienen.

In Osterreich findet die Produktion von Grundchemikalien Uberwiegend an zwei Standorten, im Che-
miepark Linz und der Raffinerie in Schwechat statt. Andere Standorte wurden nicht in die Analyse
aufgenommen, da dort Basischemikalien nur weiterverarbeitet werden. Am Standort Schwechat er-
folgt derzeit (Stand 2019) die Produktion von Polyolefinen, Aromaten (BTEX) sowie Jet Fuel, wohin-
gegen am Standort Linz Harnstoff und Aromaten (BTEX) produziert werden. Die Produktion der
Basischemikalien erfolgt derzeit mittels fossiler Rohstoffe, wodurch bei Verwendung dieser Basi-
schemikalien ebenfalls CO,-Emissionen ausgestolien werden. Um Klimaneutralitdt zu erreichen,
muss daher die Produktion der Basischemikalien umgestellt werden. Eine Moglichkeit die Basische-
mikalien erneuerbar herzustellen ist in Abbildung 2-15 veranschaulicht. Dazu wird griner Wasser-
stoff mittels Elektrolyse aus erneuerbarem Strom und Wasser produziert und CO, aus einer bioge-
nen CO2-Punktquelle abgeschieden. In weiterer Folge werden Wasserstoff und biogenes COz in
diversen Syntheseschritten zu den Grundchemikalien umgesetzt.
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Abbildung 2-15 Produktion von griinen Grundchemikalien

In dieser Studie wurden die Produktionsmengen der Grundchemikalien (Olefine, BTEX, héhere Koh-
lenwasserstoffe, JET Fuel, Harnstoff) vom Jahr 2019 herangezogen. Diese beruhen auf Literatur-
recherchen und sind in Tabelle 2-4 zusammengefasst. Die Produktionsmengen der Olefine, sowie
BTEX wurden anhand der Produktionsmengen von Folgeprodukten (z.B. Phthalsaure, Glyoxyl-
saure) laut Stdchiometrie rickgerechnet. Die hdheren Kohlenwasserstoffe schlieRen Butadien mit
ein. Der CO2-Bedarf fiir alle in Osterreich verwendeten Grundchemikalien ist allerdings héher, da
zusatzlich zu der nationalen Produktion diverse organische Chemikalien fur die Industrie (Chemie,
Pharma, Lebensmittel, Metall, Bau, etc.) importiert werden. Die Importmengen und der damit ein-
hergehende CO.-Bedarf wurden allerdings in dieser Studie nicht analysiert.

Tabelle 2-4 Produktion im Jahr 2019 basierend auf Literaturrecherchen.

| Produkt Wert Einheit Quelle
Harnstoff 450.000 t Harnstoff /a [21]
Polyolefine 1.020.000 t Polyolefine /a [22]
Olefine 5.679 t Olefine /a [21]
Hoéhere Kohlenwasserstoffe (als Bsp.: Butadien) 60.000 t Hohere Kohlenwasserstoffe /a [23]
BTEX 30.037 tBTX /a [21]
JET Fuel 700.000 tJET /a [24]

Der Bedarf an biogenem CO2, welches als Feedstock fir die Herstellung von CO2-neutralen Che-
mikalien (CCU) dient, wurde unter Berucksichtigung der industriellen Produktionsroute stochiomet-
risch ermittelt. Die entsprechenden Produktionsrouten sind in Abbildung 2-15 dargestellt. Olefine,
Aromaten (BTEX) und hohere Kohlenwasserstoffe kdnnen Uber Methanol mittels weiterer Synthe-
sen (Methanol-to-Olefins und Methanol-to-Aromatics) hergestellt werden. JET-Fuel soll in Zukunft
teilweise durch Sustainable Aviation Fuels ersetzt werden, welche ebenfalls Gber Methanol mittels
Synthese (Methanol-to-JET) hergestellt werden. Methanol fungiert daher als Plattformchemikalie,
die im ersten Schritt aus biogenem CO2 und griinem Wasserstoff hergestellt wird. Um eine Tonne
Methanol zu produzieren, bendtigt man 1,37 t CO2. [12] Die Produktion dieser Chemikalien mittels
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Biomasse z.B. durch die Fischer-Tropsch-Synthese wird in dieser Studie nicht betrachtet, da die
technische und wirtschaftliche Verfugbarkeit der erforderlichen Mengen an insbesondere fester Bi-
omasse (aus nachhaltiger Holzwirtschaft) aus jetziger Sicht mit groRen Unsicherheiten behaftet ist,
wahrend biogenes CO2 in der erforderlichen Menge ungenutzt emittiert wird und der technische und
wirtschaftliche Aufwand eine tatsachliche Umsetzung realistischer erscheinen lasst. CO2-neutraler
Harnstoff kann direkt aus CO2-neutralem Ammoniak und biogenem CO2 in einem Hochdruckver-
fahren hergestellt werden. Der CO2-neutrale Ammoniak wird dabei aus Luftstickstoff und griinem
Wasserstoff produziert. Dafur werden laut Stéchiometrie 0,73 tCO2 / t Harnstoff [12] bendtigt. Die
Umrechnungsfaktoren, fiir die Berechnung des CO2-Bedarfs bzw. des Methanol-Bedarfs fir die
Herstellung der einzelnen Grundchemikalien sind in Tabelle 2-5 zusammengefasst.

Tabelle 2-5 CO2-Bedarf firr die Herstellung von Methanol und Harnstoff sowie Methanol Bedarf fur die Herstellung der
Grundchemikalien laut Stochiometrie.

Produkt Wert Einheit Quelle
Harnstoff 0,73 tCO2/ t Harnstoff [12]
Methanol 1,37 tCO2/ t Methanol [12]
Polyolefine 1,01 t Olefine / t Polyolefine [25]
Olefine 2,28 t Methanol / t Olefine n.a.
BTEX 9,98 t Methanol / t BTX n.a.
SAF 3,78 tCO2/t SAF [26]
Hohere Kohlenwasserstoffe (als Bsp.: Butadien) 2,37 t Methanol / t Butadien n.a.

Der resultierende CO,-Bedarf fir die einzelnen Grundchemikalien im Jahr 2050 ist in Abbildung 2-16
dargestellt und betragt insgesamt in etwa 3,0 MtCO2. Hierbei wurde angenommen, dass im Jahr
2050 die Produktion der Olefine (rot) 50% der aktuellen Olefinproduktion betragt. Die Produktion
héherer Kohlenwasserstoffe (dunkelgrau) und Aromaten (BTX) (lila) sowie die Produktion von Harn-
stoff (blau) sollen im Vergleich zum Jahr 2019 konstant bleiben. JET Fuel soll in Zukunft durch SAFs
(hellgrau) ersetzt werden. Die EU-Verordnung 2023/2405 [27] legt einen Mindestanteil an syntheti-
schen Flugkraftstoffen fest, welche in Tabelle 2-6 zusammengefasst wurde. Der CO2-Bedarf fur
SAFs im Jahr 2050 in Abbildung 2-16 wird durch die SAF-Quoten der EU-Verordnung sowie durch
die Annahme, dass 50% der SAFs laut EU-Verordnung in Osterreich produziert werden, festgelegt.
Fir die Produktion der restlichen 50% der aktuellen Produktionsmenge, wird angenommen, dass
erneuerbares Methanol aus strategischen und/oder wirtschaftlichen Griinden importiert wird.

Tabelle 2-6 SAF-Quoten laut EU-Verordnung

2030 2040 2050
SAF Anteil aus Biomasse und synthetischer Herstellung 6% 34% 70%
SAF Anteil aus synthetischer Herstellung 0,7% 10% 35%
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Abbildung 2-16 CO2 Bedarf der Grundchemikalien im Jahr 2050

In Abbildung 2-17 ist der CO2-Bedarf fiir CCU (lber die Methanolroute) den verfligbaren biogenen
CO2-Emissionen der Punktquellen und Biogasanlagen (in grin) in den Jahren 2030, 2040, 2050
gegenubergestellt. Hier wurde der Hochlauf der synthetischen Produktion der Grundchemikalien be-
rucksichtigt. Dabei wurde angenommen, dass die Produktion der Aromaten, hohere Kohlenwasser-
stoffe, sowie Harnstoff ab dem Jahr 2030 synthetisch erfolgt und die Produktionsmengen im Ver-
gleich zu 2019 konstant bleiben. 50% der synthetisch hergestellten SAFs, welche durch die EU-
Verordnung in den Jahren 2030, 2040, 2050 vorhanden sein mussen, werden in Osterreich Gber
Methanol hergestellt. Die nationale Produktion der synthetischen Olefine liegt im Jahr 2030 noch bei
null, steigt jedoch bis 2050 an. 2040 sollen 25 % und 2050 50% der aktuellen (Stand 2019) Produk-
tionsmenge der Olefine synthetisch Uber Methanol hergestellt werden. In Abbildung 2-17 ist ersicht-
lich, dass der CO,-Bedarf zur Dekarbonisierung der chemischen Industrie durch die Emissionen der
identifizierten biogenen CO2-Punktquellen sowie den Biogasanlagen gedeckt werden kann.
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Abbildung 2-17 Vergleich des CO2-Bedarfs durch CCU mit den verfligbaren biogenen CO2 aus biogenen Punktquellen

und Biogasanlagen
Biogenes CO, wird jedoch nicht nur benétigt, um die chemische und pharmazeutische Produktion
mittels CCU zu dekarbonisieren und dadurch eine Kohlenstoff-Kreislauf zu schaffen, sondern auch
zur Erreichung der Klimaziele, um diffuse Emissionen an anderer Stelle mittels Carbon Dioxide Re-
moval (CDR) zu kompensieren. CDR beinhaltet die Abscheidung von CO. sowie dessen geologische
Speicherung. Das CO,muss fir CDR direkt aus der Atmosphare durch Direct Air Capture oder durch
die Abscheidung von biogenem CO;entnommen werden. In dieser Studie wurde der Bedarf fir CDR
seitens BMK festgelegt und betragt im Maximalfall 6,3 Mt/a. Je nach anderen verfligbaren Negative-
missionsmafinahmen kann der Bedarf fir CDR, mit einem minimalen Bedarf von 1,7 Mt/a, auch
geringer sein

In Abbildung 2-18 werden die biogenen Emissionen der identifizierten Punktquellen und Biogasan-
lagen (Farbe: petrol) dem Bedarf an CCU (hellblau) und CDR (dunkelrot) gegenlibergestellt. Die
biogenen Punktquellen sowie Biogasanlagen in Osterreich sind in der Lage den maximalen Bedarf
an CDR sowie den Bedarf fur CCU vollstandig zu decken. Dartber hinaus fallen noch zusatzliche
biogene CO,-Mengen an.
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Abbildung 2-18 Vergleich des CO2-Bedarfs fiir CDR und CCU mit den verfligbaren biogenen CO2 aus biogenen Punkt-
quellen und Biogasanlagen

Der zeitliche Verlauf des CO,-Bedarfs fiir CCU und CDR sind in Abbildung 2-19 dargestellt. Oster-
reich strebt Klimaneutralitat im Jahr 2040 an. Daher muss der maximale Bedarf an CDR bereits 2040
gedeckt sein und das biogene CO, muss im Netz zu diversen Speicherstatten transportiert werden
kénnen. Der Hochlauf von CDR wurde in dieser Studie von 2030 bis 2040 als linear angenommen,
muss aber noch im Detail erarbeitet werden. Fir CCU wird ab 2029 CO- benétigt, da erste CCU-
Anlagen bereits 2029 in Betrieb gehen missen, um die Quoten fir die SAFs laut der EU-Verordnung
erflllen zu kénnen. In Abbildung 2-20 wurden die CO2-Mengen fir CCU und CDR zusammengefasst
und den biogenen Emissionen im zeitlichen Verlauf gegentibergestellt. Das biogene CO; kann hier
ab 2030 im Netz transportiert werden. Dies ist jedoch von den letztendlich realisierbaren CO,-Netz-
abschnitten abhangig. Je nach Verfiigbarkeit des CO,-Netzes, kann der Bedarf an CO,fiir CCU und
CDR in den ersten Jahren eventuell nicht vollstadndig durch CO; aus dem Netz gedeckt werden,
obwohl die emittierten Mengen ausreichen wirden. Die notwendigen CO»- Mengen fir CCU und
CDR miussen somit von den biogenen Punktquellen mit der Bahn zu den jeweiligen Standorten fir
CCU und CDR gebracht werden. Ein bereits im Jahr 2030 méglicher Transport durch die CO2-Pipe-
lines wiirde demnach ,stranded assets®, wie den Bahn-Transport von CO2, obsolet machen.
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Abbildung 2-19 Zeitlicher Verlauf des CO2-Bedarfs fiir CDR (rot) und CCU (hellblau)
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Abbildung 2-20 Gegenuberstellung des zeitlichen Verlaufs des CO2 Bedarfs fur CCU und CDR

2.3 Geologische Speicherung von CO2

Die langfristige Speicherung von CO, (Carbon Capture and Storage — CCS) ist in tiefen geologischen
Formationen maoglich. Hierfir stellen vorrangig ehemalige Kohlenwasserstofflagerstatten sowie sa-
line Aquifere geeignete Optionen dar [10]. Derzeit verfligen Asien und Nordamerika tber die grofiten
identifizierten Speicherkapazitaten. Die CO2-Speicherkapazitaten Europas belaufen sich ersten
Schatzungen zufolge auf bis zu 300 Gigatonnen (Gt). Die Nordsee verfugt dabei Uber CO2-Spei-
cherkapaziatten von 200 Gt [11].
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Aufgrund der geologischen Gegebenheiten und des Technology Readiness Level (TRL) gelten ehe-
malige Kohlenwasserstofflagerstatten in Osterreich als die Speicheroption, die mit gréRter Wahr-
scheinlichkeit in naher Zukunft entwickelt wird [28]. Saline Aquifere weisen héhere Speicherpoten-
ziale als Kohlenwasserstofflagerstatten auf, sind jedoch in der Regel weniger gut erforscht. Die ge-
ologische Speicherung von CO.in salinen Aquiferen erfordert daher langere Entwicklungszeiten (Er-
kundung und Charakterisierung) [29]. Auf Basis der bisherigen Kohlenwasserstoffproduktion wird in
[28] die maximale CO,-Speicherkapazitat in ehemaligen Kohlenwasserstofflagerstatten auf 465 Mt
geschatzt (theoretische Speicherkapazitat). Laut techno-6konomischen Untersuchungen unter Be-
ricksichtigung geologischer, technologischer und wirtschaftlicher Rahmenbedingungen belauft sich
die praktische Speicherkapazitat in 6sterreichischen Kohlenwasserstofflagerstatten auf 118 Mt CO,
[30].

In einer laufenden Evaluierung zu CCS-Potenzialen in Osterreich werden effektive Speicherkapazi-
taten in Kohlenwasserstofflagerstatten erhoben [31]. Die gesamte effektive Speicherkapazitat in den
untersuchten Kohlenwasserstofflagerstatten betragt rund 275 Mt [31]. Gasfelder, die zurzeit zur sai-
sonalen Speicherung von Erdgas genutzt werden, sind ebenfalls Teil dieser Evaluierung. Diese Re-
servoire werden zukunftig auch fur die Nachnutzung als Wasserstoffspeicher in Betracht gezogen.
Ein potenzieller Nutzungskonflikt der untersuchten Reservoire mit der Speicherung von H2und CH4
wird im Zuge dieser Evaluierung nicht diskutiert, ist jedoch zukilinftig notwendig. In Tabelle 2-7 sind
CO2-Speicherkapazitaten von Kohlenwasserstofflagerstatten mit einer Gesamtkapazitat grofzer 2 Mt
dargestellt.

Tabelle 2-7: Potenzielle CO2-Speicher mit einer Speicherkapazitat groler 2 Mt in Kohlenwasserstofffeldern in Osterreich
[31]; Abkiirzungen der Regionen: WB: Wiener Becken; MZOO: OO Molassezone, MZNO: NO Molassezone, FKA: Fly-

sch/Kalkalpen
Speicherfeld ID Speicherkapazitit Art des Kohlenwasserstofffel- Region
[Mt] des

F025_R001 45,6 Gasfeld WB
F023_R001 40,8 Offeld WB
F023_R002 30,0 Olfeld wWB
F018_R001 29,1 Gasfeld WB
F008_RO001 15,0 Gaskondensatfeld FKA
F029_R001 11,3 Gasfeld MzOO
F046_R001 10,1 Gasfeld MzOO
F019_R001 9,1 Olfeld WB
F012_R001 7,5 Offeld WB
F049_R001 5,9 Gasfeld MzOO
F038_R001 5,8 Gasfeld MzOO
F016_R001 52 Gasfeld WwB
F026_R002 5,0 Gasfeld MZOO
F001_R003 4,5 Gasfeld WB
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F044_R001 4,5 Gasfeld WB
F051_R001 4,2 Olfeld WB
F001_RO001 4.1 Olfeld WB
F022_R001 3,8 Gasfeld WB
F037_R001 3.4 Gasfeld MZ0OO
F052_R001 3,2 Gasfeld WB
F043_R001 3,0 Gasfeld MZOO
F017_R001 2,9 Olfeld MZNO
F036_R001 29 Gasfeld MZOO
F044_R002 29 Gasfeld WB
F047_R001 2,7 Gasfeld MZOO
F030_R001 2,6 Olfeld MZ00O
F026_R004 2,6 Gasfeld MZOO
F026_R001 2,2 Gasfeld MZOO
F031_R001 2,2 Gasfeld MZOO
F028_R001 2.1 Gasfeld MZOO

Nachdem in Millverbrennungsanlagen, sowie in der Zement-, Kalk-, und Feuerfestindustrie weiter-
hin residuales, unvermeidbares CO, geogenen und fossilen Ursprungs anfallt, muss dieses mittels
Carbon Capture and Sequestration (CCS) behandelt werden, um Klimaneutralitat zu erreichen. An-
dere Industrien, wie die Stahl- und chem. Industrie, kbnnen theoretisch Uber erneuerbare Energie-
trager, wie griinen Strom oder griinen Wasserstoff, dekarbonisiert werden. Falls diese erneuerbaren
Energietrager bis 2050 jedoch noch nicht ausreichend wirtschaftlich verfigbar sind, kann CCS fur
diese Industrie als Brickentechnologie zur Dekarbonisierung dienen. Die residualen Emissionen
aus diesen Kategorien sowie der CO, Bedarf fir CDR mussen fur die Sequestrierung in Betracht
gezogen werden. Die Sequestrierung kann entweder im Ausland oder national erfolgen. Daher wird
im Folgenden der Bedarf an CO»-Export unter Berlicksichtigung nationaler CO.-Speicher erlautert.
Nationale CO,-Speicher werden trotz des derzeitigen Verbotes zur CO»-Speicherung in Osterreich
miteinbezogen, um das grundsatzliche Potential einer solchen Lésung zu untersuchen. CO,-Spei-
cher im Ausland befinden sich vor allem in der Nordsee, im Mittelmeer oder im schwarzen Meer,
welche eine Gesamtkapazitat im Bereich von Mrd. Tonnen aufweisen.

Die Speicherkapazitat der nationalen Speicher basiert auf Potentialstudien [28, 30], wobei mégliche
COz.Speicher in ausgeférderten Ol- und Gaslagerstatten identifiziert wurden. Diese Studien wurden
von moglichen ésterreichischen Speicherbetreibern evaluiert und weitere technische und wirtschaft-
liche Betrachtungen mitberticksichtigt, um die einzelnen Speicherstatten hinsichtlich deren tatsach-
lich realisierbaren Potentials zu bewerten (insb. jahrlich Einspeicherrate und Gesamtspeicherkapa-
zitat). Unter Bericksichtigung dieser Faktoren ergibt sich eine technisch verfiigbare Gesamtkapazi-
tat der CO2-Speicher von ca. 150 Mt und eine jahrliche Einspeicherrate von 5,9 Mt/Jahr.
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In Abbildung 2-21 sind die residualen Emissionen der Kategorien Mullverbrennungsanlagen, Ze-
ment-, Kalk-, Feuerfestindustrie (hellblau) sowie andere Industrien (hellgrau), welche fir CCS ange-
dacht werden mussen, sowie der Bedarf an CDR (dunkelrot) den nationalen Speicherkapazitaten
(lila) gegenubergestellt. Dabei ist zu erkennen, dass die notwendigen Mengen fir CDR und CCS die
jahrlichen méglichen Einspeicherraten der dsterreichischen Speicher Ubersteigen. Daher ist ein Ex-
port von COz (petrol, strichliert) notwendig, dessen Menge durch die Differenz der residualen Emis-
sionen und der nationalen Speicher quantifiziert werden kann. Diese Notwendigkeit eines CO2-Ex-
ports erfordert den Anschluss des 6sterreichischen CO2-Netzes an auslandische CO,-Netze, wie
z.B. an Deutschland, Italien und/oder eventuell an den Osten.
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Abbildung 2-21 Residuale CO2-Mengen der Mlllverbrennungsanlagen, Zement-, Kalk-, Feuerfestindustrie sowie ande-
ren Industrien (Stahl-, chem. Industrie) fir CCS sowie CO2 Bedarf fir CDR werden der Speicherkapazitat der nationalen
Speicher gegentibergestellt. Daraus ergibt sich der Exportbedarf an CO2.

In Abbildung 2-22 wird die minimale CO.-Menge, die fir CCS angedacht werden muss (siehe auch
Abbildung 2-10), in einem zeitlichen Verlauf dargestellt. Die zu speichernden CO>-Emissionen stam-
men aus der Zement-, Kalk-, und Feuerfestindustrie und beinhalten den fossilen Anteil (~50%) der
Emissionen der Millverbrennungsanlagen. Fir CDR wird hier im Jahr 2040 ein minimaler Bedarf
von biogenem CO2von 1,7 Mt/a angenommen. Der zeitliche Verlauf zeigt, dass die Inbetriebnahme
der ersten CCS-Anlagen ab 2030 erfolgt und linear bis 2040 ansteigt. Der genaue Hochlauf der

CCS-Anlagen muss jedoch noch im Detail erarbeitet werden.
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Abbildung 2-22 Zeitlicher Verlauf der minimalen CO2-Mengen fiir CCS

In Abbildung 2-23 ist der zeitliche Verlauf der minimalen CO2-Mengen, die flir CCS angedacht wer-
den mussen, zusammengefasst und durch den cyanen Strich gekennzeichnet. Diese Mengen wer-
den dann den nationalen Speicherkapazitaten gegentbergestellt. Hier wurde angenommen, dass
erste nationalen Speicher bereits ab 2030 in Betrieb gehen und deren vollstandige Kapazitat ab
2035 genutzt werden kann. Selbst im Minimalszenario Ubersteigt die einzuspeichernde Menge, die
jahrlich mdglichen Einspeicherraten der Osterreichischen CO,-Speicher, weshalb ein Export von
CO2 notwendig ist. Der minimale Exportbedarf von CO; betragt in etwa 1,3 Mt/a.
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Abbildung 2-23 Zeitlicher Verlauf der nationalen Speicher sowie der minimalen CO2-Mengen fir CCS. Daraus resultiert
der minimale Exportbedarf von CO2.
Im Maximalszenario werden zusatzlich zu den CO2-Emissionen der Zement-, Kalk und Feuerfestin-
dustrie und den fossilen CO,-Emissionen der Mullverbrennungsanlagen auch dessen biogene Emis-
sionen sowie die CO2-Emissionen der anderen Industrien (Stahl und chem. Industrie) berlcksichtigt.
Zudem wird hier der maximale Bedarf fur CDR von 6,3 MtCO- betrachtet. In Abbildung 2-24 ist der
zeitliche Verlauf der maximalen CO,-Mengen, die fir CCS angedacht werden mussen, dargestellt.
Die CO,-Emissionen erreichen im Jahr 2040 einen Peak und gehen bis 2050 zuriick, da die anderen
Industrien, wie die Stahl- und chem. Industrie, in diesem Zeitraum auf CO2-neutrale Energietrager
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umsteigen, sobald diese ausreichend wirtschaftlich verfligbarbar sind. Bis zur Verfligbarkeit der er-
neuerbaren Energietrager soll CCS fur diese Sektoren als Brickentechnologie dienen, weshalb
diese CO2-Mengen ebenfalls berlicksichtigt werden miissen. Grundsatzlich soll CCS jedoch nur fir
residuale Emissionen, die nicht anderweitig vermieden werden kénnen, dienen.
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Abbildung 2-24 Zeitlicher Verlauf der maximalen CO2-Mengen fir CCS

In Abbildung 2-25 wurden die maximalen CO2-Mengen flir CCS zusammengefasst und den natio-
nalen Speicherkapazitaten gegentibergestellt. Die CO2-Mengen flir CCS umfassen die Emissionen
der Millverbrennungsanlagen, die Emissionen aus der Zement-, Kalk-, und Feuerfestindustrie sowie
den maximalen Bedarf an CDR. Trotz nationaler Speicherkapazitaten von 5,9 Mt/a ist ein Export von
ungefahr 15 Mt/a im Maximalszenario erforderlich. Falls das CO2-Speicherverbot in Osterreich nicht
aufgehoben wird oder technische und wirtschaftliche Rahmenbedingungen zu geringeren tatsach-
lich realisierten Speichermengen flhren, ist ein Export von bis zu 20 Mt/a notwendig, um Klimaneut-
ralitat zu erreichen. Der Exportbedarf kann durch zuséatzliche biogene CO2-Emissionen, welche fur
diverse CCU- oder CDR-Anwendungen im Ausland bendétigt werden, noch erhéht werden. Nachdem
CDR fur die Erreichung der Klimaneutralitat unerlasslich ist und die genauen zukunftigen CO2-Men-
gen fur CDR von dem in dieser Studie angenommenen Maximalwert fir CDR abweichen kénnen,
ist eine genaue Erarbeitung der biogenen CO2-Mengen fur CDR notwendig. Dartiber hinaus wird es
in Zukunft einen freiwilligen bzw. mit ETS harmonisierenden Markt flir biogenes CO2 geben, wobei
sich die dafir benétigten rechtlichen Rahmenbedingungen momentan in der Entstehung befinden.
[32]
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Abbildung 2-25 Zeitlicher Verlauf der nationalen Speicher sowie der maximalen CO2-Mengen fiir CCS. Daraus resultiert
der maximale Exportbedarf von CO-.

2.4 Zusammenfassung

Abschlielend werden in Tabelle 2-8 die erhobenen CO2-Mengen der CO2-Quellen sowie der maogli-
chen Senken zusammengefasst. Das Angebot an biogenen CO; aus CO,-Punktquellen umfasst
Quellen aus der Papier- und Zellstoffindustrie, Biomasse-KWKs, Biogasanlagen sowie Bioethanol-
anlagen. Wie in Abbildung 2-9 dargestellt, weisen auch Punktquellen aus der Zement-, Kalk-, und
Feuerfestindustrie sowie anderer Industrien biogenes CO; auf. Dieser biogene Anteil ist in Tabelle
2-8 bei den residualen Emissionen fiir CCS inbegriffen und wird unter dem Begriff Mithahmeeffekt
in der Sektion ,Angebot an biogenen CO. aus CO: Punktquellen® explizit ausgewiesen. Die CO--
Menge der Mullverbrennungsanlagen ist fossilen sowie biogenen Ursprungs. Der fossile Anteil wird
der Kategorie der residualen Emissionen zugeordnet, wohingegen der biogene Anteil der Sektion
/Angebot an biogenen CO;aus CO.-Punktquellen’ zugehort.

Tabelle 2-8 CO2-Mengen in kMt/a aus Industriebefragungen

Mengen aus Industriebefragungen Anzahl der CO2-Mengen CO2-Mengen CO2-Mengen

Punktquellen > in Mt/a 2030 in Mt/a2040 in Mt/a 2050
50 kt/a

Residuale Emissionen fiir CCS

Zement, Kalk, Feuerfest 15 3,4 3,9 4.0
Mullverbrennungsanlagen (fossiler Anteil) 13 0,9 1,4 1,3
Andere Industrie 4 3,8 6,8 4,8
Gesamt 32 8,1 12,1 10,1
Bedarf an biogenem CO: fiir CCU und CDR

CCuU n.a. 0,9 1,9 3,0
CDR (minimal) n.a. n.a. 1,7 1,7
CDR (maximal) n.a. n.a. 6,3 6,3
Gesamt (minimal) n.a. 0,9 3,6 47
Gesamt (maximal) n.a. 0,9 8,2 9,3
Angebot an biogenen CO2aus CO2-Punktquellen

Papier/Zellstoff 22 6,8 6,9 7,5
Biomasse-KWK 16 2,0 20 2,0
Biogas n.a. 0,4 0,8 1,2
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Mengen aus Industriebefragungen Anzahl der CO2-Mengen CO2-Mengen CO2-Mengen

Punktquellen > in Mt/a 2030 in Mt/a2040 in Mt/a 2050

50 kt/a
Bioethanol 1 0,1 0,1 0,1
Gesamt 39 9,3 9,8 10,8
Mitnahmeeffekt Zement, Kalk, Feuerfest 15 0,2 0,4 0,4
Mitnahmeeffekt andere Industrie 4 0 0,2 0,2
Miillverbrennungsanlagen (biogener Anteil) 13 0,9 1,4 1,5

Nationale Speicherkapazitat

Maximale jahrliche Einspeichermenge in osterr. n.a. 59 59 5,9
Kohlenwasserstoff-Lagerstatten (techno-6kono-
misch erschliel3bar)

Technische Speicherkapazitat beriicksichtigter n.a. 141,0 141,0 141,0
Kohlenwasserstoff Lagerstatten, Mt

Exportmengen

Minimal notwendige Menge an zu exportieren- n.a. 2,2 7,9 59
dem CO2

(Residuale Emissionen + CDR (minimal) - Ein-
speichermenge

Maximal notwendige Menge an zu exportieren- n.a. 2,2 12,5 10,5
dem CO2

(Residuale Emissionen + CDR (maximal) - Ein-
speichermenge

In Abbildung 2-26 wurden die dsterreichischen CO.-Quellen und Senken, welche mehr als 100 kt/a
emittieren bzw. bendtigen, verortet. Fossile und geogene Quellen (blau) sind vor allem in den In-
dustriegebieten in 0O, NO/Wien, Steiermark und Salzburg zu finden. Fossile und biogene Quellen
in Ballungsraumen sind hauptsachlich Mullverbrennungsanlagen (orange) oder Biomasse-KWKs
zur Energieversorgung. Biogene Quellen (grun), wie Papier-und Zellstoffindustrien und weitere Bio-
masse-KWKs, sind in bewaldeten Regionen, angesiedelt. Die gréRten Potentiale nationaler Spei-
cher fir CCS und CDR (grau) liegen im Wiener Becken, sowie in OO. Die strichlierten Linien stellen
den Bereich dar, wo sich die nationalen Speicher befinden. Der Export von CO; fiir CCS und CDR
kann nach Deutschland, Italien oder eventuell ostwarts erfolgen. Dazu gibt es vier mégliche An-
schlusspunkte an ausléndische CO2-Netze, welche in Abbildung 2-26 schwarz eingezeichnet sind.
Diese Anschlusspunkte orientieren sich an den derzeitigen Anschlusspunkten fiir das Erdgasnetz.
Die Herstellung der Grundchemikalien findet in Osterreich hauptséchlich in Wien/Schwechat sowie
in Linz statt. Ein weiterer Standort mit CO2-Bedarf fir CCU wurde an der Grenze Deutschland-
Osterreich (Burghausen) identifiziert.
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Abbildung 2-26 Verortung der CO2 Quellen und Senken (> 100 kt/a)

Im Folgenden werden die wichtigsten Punkte der Quellen — und Senkenerhebung zusammenge-

fasst:

Die erhobenen CO,-Mengen geben einen Uberblick, Uber potentielle zukiinftige CO2>-Men-
gen im Netz.

In Osterreich fallen jahrlich ca. 15-25 Mt CO. an, die aus Punktquellen > 50 kt/a sowie Bio-
gasanlagen stammen.

Ein erheblicher Anteil (~10Mt) dieser CO2-Emissionen stammt aus biogenen CO2-Punktquel-
len sowie Biogasanlagen.

Die tatsachlich zukinftig zu transportierenden CO, Mengen hangen jedoch von verschiede-
nen wirtschaftlichen sowie rechtlichen Rahmenbedingungen ab und kdnnen zum jetzigen
Zeitpunkt noch nicht exakt bestimmt werden.

Eine detaillierte Netzauslegung (unter Beriicksichtigung der Robustheit) sowie eine Analyse
der verschiedenen Betriebsvarianten ist aufgrund der Variabilitat (zeitlich, Mengen) und des
(ev. bidirektionalen) CO; Transports von unterschiedlichen Quellen zu unterschiedlichen
Senken im In- und Ausland inkl. Speicher erforderlich.

Eine detaillierte Erarbeitung unterschiedlicher Mengenszenarien fir und mit Emittenten so-
wie biogenen CO2-Punktquellen ist erforderlich.

Die genauen zukilnftigen Mengen fir CDR und CCU miussen unter Berlcksichtigung wirt-
schaftlicher, technischer und rechtlicher Rahmenbedingungen im Detail erarbeitet werden.

Mégliche nationale CO2-Speicher (vorbehaltlich Aufhebung des CO2-Speicherverbots) inkl.
deren Aufgaben, Kapazitaten und Einspeicherraten missen unter Beriicksichtigung der 6s-
terreichischen und europaischen Gesetze und Richtlinien, insbesondere die dsterreichische
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Carbon Management Strategie und die EU-Richtlinie 2009/31/EG zur geologischen Speiche-
rung von Kohlenstoffdioxid, sowie technischer und wirtschaftlicher Rahmenbedingungen er-
arbeitet werden.

Die jahrlichen Einspeicherraten der betrachteten nationalen Speicher reichen nicht aus, um
die 6sterreichischen Klimaziele zu erreichen, weshalb der Export von CO: berticksichtigt wer-
den muss. Die genauen Exportmengen von CO2. mussen unter Berucksichtigung der rechtli-
chen, technischen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen mit Hilfe von CO,-Export-Men-
genszenarien erarbeitet werden. Zudem mussen die moglichen Exportrouten, die sich auf-
grund verfugbarer internationaler CO2-Speicher und CO,-Netzen ergeben, analysiert und
festgelegt werden.
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3 NETZKONZEPT UND SZENARIEN - TRASSEN- UND ENT-
WICKLUNGSPLAN

3.1 CO2-Quellen und Senken fiir die Netzplanung

Auf Basis der erhobenen Gesamt-CO>-Mengen wurden 4 Netzszenarien mit dem Auftraggeber de-
finiert. Dabei wurden aufgrund von technischen und wirtschaftlichen Aspekten bei allen Szenarien
grundsatzlich geogene, biogene und fossile Punktquellen mit mehr als 100 kt CO, Emissionen pro
Jahr (teilweise auch mit weniger, insbesondere bei den biogenen Quellen um hinreichend Menge
fur nationale Klimaneutralitat zu erzielen) berticksichtigt. Der Bedarf fir CDR ist bei allen Szenarien
mit 6,3 Mt CO, vom Auftraggeber festgelegt worden. Nachdem die fossilen und geogenen Punkt-
quellen, insbesondere die Mullverbrennungsanlagen auch teilweise biogenes CO, emittieren, wur-
den die biogene Punktquellen so ausgewahlt, dass einerseits der Bedarf aus CDR fir eine bilanzielle
CO,-Neutralitat Osterreichs und CCU fiir Industriebedarf gedeckt wird und andererseits dies mit
moglichst geringen Netzkosten geschieht. Der Anschluss an angrenzende CO2-Netze und somit der
Export von CO;soll ab 2033 mdglich sein.

In den Netzszenarien 1 und 2 werden nur die Emissionen der Zement-, Kalk-, und Feuerfestindustrie
sowie der Mullverbrennungsanlagen berlcksichtigt. Der Unterschied dieser beiden Szenarien liegt
darin, dass im ersten Szenario nationale Speicher bericksichtigt werden, wohingegen im zweiten
Szenario keine nationalen Speicher zur Verfugung stehen. Die Netzszenarien 3 und 4 beziehen
zusatzlich zu den Emissionen der Zement-, Kalk-, und Feuerfestindustrie und der Millverbrennungs-
anlagen auch die fossilen Emissionen der Eisen- und Stahlerzeugung sowie der chemischen Indust-
rie mit ein. Im Gegensatz zu den ersten beiden Netzszenarien inkludieren die Netzszenarien 3 und
4 auch CCU. Ausgewahlte biogene CO»-Punktquellen aus der Papier- und Zellstoffindustrie und aus
Biomasse Heizwerke und KWK-Anlagen dienen zur Deckung des angenommenen Bedarfs an Car-
bon Dioxide Removal (CDR) und Carbon Capture Utilization (CCU) Die tatsachlich vorhandenen
biogenen CO>-Mengen Ubersteigen die hier angenommenen biogenen Mengen. CO; aus Biogasan-
lagen wurde bei der Netzauslegung aufgrund der Dezentralitat nicht beriicksichtigt

Aullerdem werden in Netzszenario 1 & 3 nationale Speicher bericksichtigt, wohingegen in Netzsze-
nario 2 & 4 keine nationalen Speicher in Betracht gezogen werden. Im Folgenden beziehen sich alle
Werte, welche unter 203X dargestellt werden, auf den Zeitraum von 2030-2033.

In Abbildung 3-1 sind die residualen CO.-Emissionen der in den Netzszenarien bertcksichtigten
Punktquellen aus der Zement-, Kalk- und Feuerfestindustrie, den Millverbrennungsanlagen sowie
der anderen Industrie dargestellt.
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Abbildung 3-1 Residuale CO2-Emissionen aus den in den verschiedenen Netzszenarien berlcksichtigten fossilen und
geogenen COz2 Punktquellen

In Abbildung 3-2 sind die CO,- Emissionen der biogenen Punktquellen, welche in den Netzszenarien

bertcksichtigt werden, dargestellt.
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Abbildung 3-2 Biogene CO2-Emissionen aus den in den Netzszenarien beriicksichtigten biogenen Punktquellen

In Abbildung 3-3 sind die gesamten CO.-Emissionen, welche in den Netzszenarien bericksichtigt

wurden, zusammengefasst.
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Abbildung 3-3 Gesamtemissionen aus den in den Netzszenarien bertcksichtigten Punktquellen
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Abbildung 3-4 bis Abbildung 3-7 zeigen die gesamten CO,-Emissionen, welche in den Netzszena-
rien bertcksichtigt wurden, nach deren Ursprung aufgeschlisselt. Ein erheblicher Anteil der CO.-
Emissionen ist biogenen Ursprungs.
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Abbildung 3-4 Ursprung der Gesamtemissionen Netzszenario 1
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Abbildung 3-5 Ursprung der Gesamtemissionen Netzszenario 2
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Abbildung 3-6 Ursprung der Gesamtemissionen Netzszenario 3
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Abbildung 3-7 Ursprung der Gesamtemissionen Netzszenario 4

Abbildung 3-8 bis Abbildung 3-11 stellen den biogenen Anteil der gesamten CO2-Emissionen (in
cyan) den Bedarf an CDR (in rot) und CCU (in hellblau) gegeniber. Nachdem in den Netzszenarien
1 und 2 CCU nicht beriicksichtigt wird, ist in Abbildung 3-8 und Abbildung 3-9 nur der Bedarf an CDR
dargestellt. Dahingegen ist in Abbildung 3-10 und Abbildung 3-11 der Bedarf an CDR und CCU
ersichtlich, da in den Netzszenarien 3 und 4 CCU berlcksichtigt wird. Insbesondere in den Netzsze-
narien 3 & 4 wurde das Netz auf eine gréfRere biogene CO2-Menge, als fir CDR und CCU bendtigt,
ausgelegt, da es einerseits sehr gro3e biogene Punktquellen (>1000 kt/a) und andererseits viele
kleine biogene Punktquellen (< 100 kt/a) gibt. Diese groRere Auslegung ist bei Wegfall einer sehr
grolien Quelle erforderlich, da diese dann von vielen kleinen Quellen substituiert werden muss.
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Abbildung 3-8 Biogenes COzvs. Bedarf fir CDR und CCU fur Netzszenario 1
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Abbildung 3-9 Biogenes CO2 vs. Bedarf fiir CDR und CCU flr Netzszenario 2
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Abbildung 3-10 Biogenes CO2vs. Bedarf fur CDR und CCU fir Netzszenario 3
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Abbildung 3-11 Biogenes CO2 vs. Bedarf flir CDR und CCU fiir Netzszenario 4

In Abbildung 3-12 bis Abbildung 3-15 sind die gesamten CO2-Emissionen (in grau), welche in den
Netzszenarien bericksichtigt wurden, zusammengefasst und den Senken gegenilibergestellt. In den
Netzszenarien wird angenommen, dass nationale Speicher sowie CCU bereits in den 2030er Jahren
verfligbar sind. Der Anschluss an auslandische Netze und somit der Export von CO: soll jedoch erst
ab 2033 erfolgen.

In den Netzszenario 1 (Abbildung 3-12) und 2 (Abbildung 3-13) wird CCU nicht berlcksichtigt. Netz-
szenario 1 (Abbildung 3-12) inkludiert nationale Speicher. Deren Kapazitat ist jedoch zu gering, um
die CO,-Emissionen der Punktquellen vollstandig zu sequestrieren. Daher resultiert ein Exportbe-
darf, der sich aus der Differenz der Gesamtemissionen der Punktquellen und der Speicherkapazitat
der nationalen Speicher ergibt. Nationale Speicher werden im Netzszenario 2 (Abbildung 3-13) nicht
berlcksichtigt, weswegen in diesem Szenario alle CO2-Emissionen exportiert werden muissen.
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Abbildung 3-12 Gesamtemissionen fir CCS im Netzszenario 1 vs. nationale Speicherkapazitaten und Exportbedarf
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Abbildung 3-13 Gesamtemissionen fiir CCS im Netzszenario 2 vs. nationale Speicherkapazitaten und Exportbedarf

Netzszenario 3 (Abbildung 3-14) und 4 (Abbildung 3-15) beinhalten CCU. Daher verringert sich der
Exportbedarf der beiden Szenarien, um die CO»-Menge, welche flir CCU bendétigt wird. Wahrend im
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Netzszenario 3 (Abbildung 3-14) nationale Speicher bertcksichtigt werden und diese den Exportbe-
darf um deren Speicherkapazitat verringern, werden im Netzszenario 4 (Abbildung 3-15) keine nati-

onalen Speicher miteinbezogen.
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Abbildung 3-14 Gesamtemissionen fiir CCS im Netzszenario 3 vs. nationale Speicherkapazitaten und Exportbedarf
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Abbildung 3-15 Gesamtemissionen fiir CCS im Netzszenario 4 vs. nationale Speicherkapazitaten und Exportbedarf
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Zusammenfassend gibt Abbildung 3-16 einen Uberblick (iber die beriicksichtigten CO2>-Mengen in
den unterschiedlichen Szenarien. Als Entry gelten die CO>-Mengen, welche aus diversen Punkt-
quellen stammen und fossilen, geogenen oder biogenen Ursprungs sind. Als Exit werden im Fol-
genden der Export, die nationale Speicherung sowie die inlandischen CCU-Anwendungen berick-
sichtigt. Die genauen Werte kdnnen Tabelle 3-1 enthommen werden.

Tabelle 3-1 Uberblick (iber die Entry- und Exit Mengen der Netzszenarien in kt/a

Netzszenario 1 Netzszenario 2 Netzszenario 3 Netzszenario 4
Jahr 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050
Fossil 1.304 2.335 2.195 | 1.867 2.335 2195 | 4.273 7.952 6.225 | 5.160 7.952 6.225
Geogen 1.568 3.015 3.132 | 2.575 3.015 3.132 | 1.558 4.185 3.702 | 3.045 4.185 3.702
Biogen 3.028 6.414 7.142 | 3.104 6.414 7.142 | 1.032 | 10.085 | 11.147 | 1.282 | 10.085 | 11.147

Gesamte CO>- 5.900 | 11.765 | 12.469 | 7.546 | 11.765 | 12.469 | 6.863 | 22.223 | 21.074 | 9.487 | 22.223 | 21.074
Entry Menge

Expzrt(Iszi)cher - 5.865 6.569 - | 11.765 | 12.469 - | 14.490 | 12.241 - | 20.390 | 18.141
uslian
l‘éati?nhale 5.900 5.900 5.900 - - - | 5.900 5.900 5.900 - - -
peicher
ccu - - - - - - 963 1.833 2.933 963 1.833 2.933
(éesarrrtlt;lcoz- 5.900 | 11.765 | 12.469 - | 11.765 | 12.469 | 6.863 | 22.223 | 21.074 963 | 22.223 | 21.074
xport Menge
Anlagen 21/22 41 42 21 41 42 22 76 76 22 76 76
25.000
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Abbildung 3-16: Uberblick {iber die in den Netzszenarien verwendeten Entry und Exit Mengen

3.2 CO:Pipeline Transport

CO2kann je nach Betriebsdruck entweder in der Gasphase oder in der dichten Phase in Rohrleitun-
gen transportiert werden. Die Vor- und Nachteile sind nachfolgend aufgelistet:
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+ Gasformig (bei einer Dichte von 30 - 70 kg/m?)
o Pipelines mit Nenndruck 40 bar
o Betriebsdruck 10 - 35 barg bei Bodentemperatur in ca. 2m Tiefe
o Geringe Wandstarke und daher grundsatzlich geringere CAPEX

o Aufgrund der geringeren Transportkapazitat sind grofe Leitungsdurchmesser not-
wendig

o Das CO2muss sehr trocken sein
o Energieaufwand fur Netz-Booster in der Gasphase hdher

o Erdgasleitungen kdnnen grundsatzlich umgewidmet und genutzt werden

» Dichte Phase (bei einer Dichte von 400 - 800 kg/m?3)
o Pipelines mit Nenndruck 150 bar bei Bodentemperatur in ca. 2m Tiefe
o Betriebsdruck 85 - 145 barg bei Bodentemperatur in ca. 2m Tiefe
o Hohe Wandstarke und daher hohe CAPEX

o Aufgrund der hohen Transportkapazitat kbnnen die Pipelines auch kleinere Durch-
messer aufweisen

o Hoher Energieaufwand bei der Verflissigung auf 145 bar
o Der Energieaufwand fiir Netz-Booster in der dichten Phase ist jedoch geringer

o Die Akzeptanz in der Bevdlkerung kann bei hohen Transportkapazitaten ein Thema
werden

o Uberwindung von Héhendifferenzen aufgrund des hydrostatischen Drucks herausfor-
dernd

o Erdgasleitungen kénnen aufgrund des hohen Nenndrucks und der daraus resultieren
Wandstarken nicht genutzt werden

3.2.1 Methodik und Konzept der Netzberechnung

Die Netzberechnung sowohl fir die Gasphase als auch fir die dichte Phase wurde mittels der Si-
mulationsoftware ,SIMONE® durchgefihrt. SIMONE ist die branchenflihrende und richtungswei-
sende Standardsoftware zur Simulation und Optimierung des Flusses von Erdgas und anderer gas-
formiger Fluide in komplexen, ausgedehnten Rohrnetzen. Durch die Implementierung einer neuen
Zustandsgleichung fir den CO; Transport in der dichten Phase, war SIMONE in der Lage in einem
gemeinsamen Simulationsmodell und -lauf beide Phasen zu berechnen.

Basierend auf einer Schreibtischanalyse wurden mégliche Routen zur Verbindung der Punktquellen
mit den Speichern, CCU und Exportpunkte identifiziert. Bei der Routenplanung hat man sich grof3-
teils an bestehende Gastrassen orientiert und moglichst dicht besiedelte Gebiete, wenn mdglich,
umfahren. Auch grofRe Hohendifferenzen wurden in der dichten Phase moglichst vermieden, um den
Druckverlust gering zu halten. Diese Routen wurden schlussendlich hydraulisch modelliert, plausi-
bilisiert und 6konomisch bewertet.

Das gewahlte Netzkonzept sieht vor, dass sogenannte regionale Sammelnetze (in griin), an dem
die meisten Einspeiser, aber auch vereinzelt Abnehmer (CCU) angeschlossen sind, das CO.in der
Gasphase ,einsammeln® und zu den grof3en Transportpipelines bringen. An den Knotenpunkten
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zwischen dem Sammelnetz und dem Transportnetz wird das CO; zentral verflissigt und der Druck
auf die notwendigen 85 — 145 bar fir die dichte Phase mittels Kompressoren angehoben.

Einspeiser, welche sich in nachster Nahe zum Transportnetz befinden, kdnnen direkt an das Trans-
portnetz angeschlossen werden. Fur die Einspeisung in das Sammelnetz werden Einspeiseverdich-
ter bis zu 40 bar bendétigt und fir die Einspeisung in das Transportnetz Einspeiseverdichter bis zu
150 bar. Bei den Einspeiseverdichtern wurde keine Redundanz angenommen. Bei den Kompresso-
ren zur Verflissigung als auch bei den Netzboostern wurde eine Redundanz von 33% (3+1 Konfi-
guration) angenommen.

Um den Druckabfall aufgrund der Rohreibungsverluste oder um Héhendifferenzen in der dichten
Phase auszugleichen, werden sogenannte Netzbooster verwendet. Hierbei handelt es sich um Ver-
dichter fur die Gasphase (Druckanhebung von 10 auf 35 bar) und Pumpen (Druckanhebung von 85
auf 145 bar) fur die dichte Phase. Das Netz wurde so dimensioniert, dass an den Exportpunkten
nach Deutschland und Italien nochmals ein Export-Booster den Druck von 85 bar auf 145 bar fur
den Weitertransport in Deutschland und Italien anhebt. Bei den moglichen Exportkapazitdten wurde
ein Split von 60%/40% sowie 40%/60% Deutschland/Italien berechnet, um durch diese Uberkapazi-
tat eine gewisse Flexibilitdt des Netzes beim Export mitzubericksichtigen

Die inlandischen CO, Speicher sind aufgrund ihrer méglichen hohen Kapazitaten auch an das Trans-
portnetz angeschlossen.

mmmm | Fansportnetz dichte Phase
35 bar

=mmm  Sammelnetz gasformig

p— | 35 bar
Einspeiseverdichter dichte Phase ENTRY o 30 barg 33 bar
Einspeiseverdichter gasformig ENTRY 34 bar r—
CCUEXIT 10 bar
& CCSEXIT
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} Kompressor (gasférmig -> dichte Phase)
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(© Booster (Pumpe - dichte Phase) 143 ar @85 bar ' @
100 bar
110 bar 130 bar

120 bar ®
- 150 bar 145 bar
@ Booster (Kompressor - gasformig)

© Export Booster 85 bar 95 barg < AGGM
Abbildung 3-17: Prinzip der Netzkonzeption

3.2.2 Netzkonzept Szenario 1

In diesem Szenario werden 6 Mt/a (203X) bis 13 Mt/a (2040/2050) an geogenen, biogenen und
fossilen Mengen zu dsterreichischen Speichern, und ins Ausland (Deutschland und ltalien) trans-
portiert. CCU-Standorte in Osterreich sind in diesem Szenario nicht enthalten.

Netzszenario 1 203X klein

Im Netzszenario 1 203X, in dem noch keine Anbindung seitens Deutschlands und Italien erfolgt ist,
stehen als Exit nur die inlandischen Speicher in Nieder- und Oberdésterreich in der Héhe von
5.900 kt/a zur Verfluigung. Es wurde daher ein Netz geplant, das mit minimalem Aufwand, respektive
minimaler Netzlange die Einspeiser (in Summe 5.900 kt/a) mit den Speichern verbindet und den
zukinftigen Aufbaupfad und die dafir benétigen Rohrdimensionen bis 2050 bereits berticksichtigt.
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Da in Wien und Niederdsterreich in nachster Nahe zum Speicher mit ca. 2000 kt/a nicht genltigend
CO: Quellen 203X zur Verfugung stehen, um die gesamten angenommenen (Siehe Abschnitt 2)
Speicherkapazitaten in Niederdsterreich von 3550 kt/a vollstandig auszunutzen, ist eine lange Ost-
West Verbindung zwischen Ober- und Niederdsterreich als Teil des Transportnetzes in der dichten
Phase bereits 203X notwendig. Alternativ kdnnte im Aufbau eine Ost- und eine Westinsel um die
Speicher in Nieder- und Oberdsterreich ohne Verbindung gebildet werden. Dies wiirde aber bedeu-
ten, dass anfangs nur 4350 kt/a statt 5900 kt/a gespeichert werden kénnten.

Dieses initiale Netz verfugt Gber insgesamt 600 km Lange (360 km dichte Phase und 240 km Gas-
phase), 70 MW Einspeiseverdichterleistung, 55 MW Kompressorleistung fiir die Verflissigung und
bendtigt keine Netzbooster.

NS1_203x_klein MVA [in kt/a] Biogene [in kt/a] Zement/Kalk [in kt/a] Magnesia [in kt/a]
—— dichte Phase ® 50 -99 1-49 100 - 249 1-49 ﬁ
i gas @® 100-249 50-99 250 - 499 50-99 } lh\-\

@ 250-499 100 - 249 500 - 749
@ 500-749 250 - 499
750 - 999
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T e
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Abbildung 3-18: Netzszenario 1 203X klein

Netzszenario 1 203X

Im Vergleich dazu wurde auch ein grof3es Netz 2030X in Netzszenario 1 geplant, um alle Einspeiser
aus den Kategorien ,Zement, Kalk, Feuerfest' und ,Mullverbrennungsanlagen‘ bereits 203X an das
Netz anzuschliel3en. Hierflr wird insbesondere nun auch eine vollstandige Nord-Sid Verbindung
zwischen Oberdsterreich und Karnten Gber die Steiermark benétigt.

Dieses Berechnungsergebnis verfiigt tGber insgesamt 1085 km Lange (685 km dichte Phase und
400 km Gasphase), 73 MW Einspeiseverdichterleistung, 53 MW Kompressorleistung fur die Verflis-
sigung sowie einem 4 MW Netzbooster in der dichten Phase bei St. Polten.

53
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Abbildung 3-19: Netzszenario 1 203X
Netzszenario 1 2040/50

In Berechnungsschritten 2040 und 2050 sind nach Rucksprache mit den deutschen und italienischen
Netzbetreibern grenzquerende Exporte nach Deutschland im Raum Uberackern/Burghausen und
nach Italien im Raum Arnoldstein/Tarvisio moglich. Auch die transportierte CO2 Menge im Netz steigt
an, sodass sich die Kompressorleistung und der dafiir notwendige Strombedarf erhéht.

Dieses Berechnungsergebnis verfiigt tGber insgesamt 1200 km Lange (720 km dichte Phase und
480 km Gasphase), 140 MW Einspeiseverdichterleistung, 100 MW Kompressorleistung fur die Ver-
flissigung sowie einem 5 MW Netzbooster in der dichten Phase fur den Export. Die Nord-Sud Ver-
bindung zwischen Oberdsterreich und Karnten ist je nach Exportsplit bidirektional.

Aufgrund der geografischen Lage ist eine direkte Anbindung der Tiroler CO2 Quellen, insbesondere
der Kategorie Feuerfest, an das deutsche Netz zweckmaRiger als an das Salzburger Sammelnetz
anzubinden. Nach Ricksprache mit dem bayrischen Netzbetreiber kdnnte diese direkte Anbindung
im Raum NufRdorf am Inn erfolgen. Optional konnte die CO, Quelle in Hochfilzen auch per Bahn an
das deutsche Netz angebunden werden, siehe dazu auch Abschnitt 4.

Das Zementwerk in Vils/Tirol ist jedoch sowohl vom zukunftigen deutschen als auch vom Osterrei-
chischen Netz zu weit entfernt, als dass eine Pipelineanbindung 6konomisch Sinn machen wirde.
Hier musste der Transport per Bahn erfolgen.
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Abbildung 3-20: Netzszenario 1 2040/50

3.2.3 Netzkonzept Szenario 2

In diesem Szenario werden 5 Mt/a (2030X) bis 13 Mt/a (2040/2050) an geogenen, biogenen und
fossilen Mengen ins Ausland (Deutschland und Italien) und zu CCU-Standorten in Osterreich trans-
portiert. Osterreichische Speicher sind in diesem Szenario nicht enthalten.

Netzszenario 2 203x

In Netzszenario 2 ohne inlandische Speichermdglichkeiten gibt es 203X ohne Exits auch noch kein

CO: Netz, da erst voraussichtlich ab 2033 die deutsche und italienische Anbindung an Osterreich
realisiert werden kann.
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Abbildung 3-21: Netzszenario 2 203x
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Netzszenario 2 2040/2050

In diesem Szenario unterscheidet sich das Transportnetz als auch das Sammelnetz nicht wesentlich
von Netzszenario 1 2040/2050. Ohne inlandische CO, missen die gesamten Mengen exportiert
werden, d.h. auch innerhalb Osterreichs einen langeren Weg zuriicklegen. Dies bedeutet auch mehr
Netzboosterstationen als in Netzszenario 1.

Dieses Berechnungsergebnis verfugt Uber insgesamt 1205 km Lange (725 km dichte Phase und
480 km Gasphase), 140 MW Einspeiseverdichterleistung, 100 MW Kompressorleistung flr die Ver-
flussigung sowie einem 11 MW Netzbooster in der dichten Phase fir den Export als auch den Trans-
port innerhalb Osterreichs.
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Abbildung 3-22: Netz-szenario 2 2040/2050

3.2.4 Netzkonzept Szenario 3
In diesem Szenario werden 17 (203X) bis 22 Mt/a (2040/2050) an geogenen, biogenen und fossilen
Mengen zu dsterreichischen Speichern, ins Ausland (Deutschland und Italien) und zu CCU-Stand-
orten in Osterreich transportiert.

Netzszenario 3 203x

In diesem Szenario ist als Aufbauschritt wieder ein Netz ohne Export, nur mit den inlandischen Spei-
chern und CCU als Exits. Neu hinzu kommen die fossilen CO, Mengen der Kategorien Eisen- und
Stahlherstellung sowie der chemischen Industrie. Wie in Netzszenario 1 203X wurde in diesem Netz-
szenario ein Netz geplant, das mit minimalem Aufwand, respektive minimaler Netzlange die Einspei-
ser (in Summe 5.900 kt/a) mit den Speichern und CCU verbindet und den zukulinftigen Aufbaupfad
und die dafur bendtigen Rohrdimensionen bis 2050 bereits berlcksichtigt.
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Dieses Berechnungsergebnis verfligt Gber insgesamt 540 km Lange (360 km dichte Phase und
180 km Gasphase), 80 MW Einspeiseverdichterleistung, 50 MW Kompressorleistung fir die Verflis-
sigung.

NS3_203x MVA [in kt/a] Biogene [in kt/a] CCU [in kt/a] Fossile [in kt/a] Zement/Kalk [in kt/a] Magnesia [in kt/a]
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Abbildung 3-23: Netzszenario 3 203x
Netzszenario 3 2040/2050

In der maximalen Ausbaustufe erhdht sich im Vergleich zum Netzszenario 1 nicht nur die Kompres-
sorleistung, sondern auch die Dimensionierung der Rohrleitungen aufgrund der gré3eren Transport-
menge von ca. 22.000 kt/a. Die geographische Ausdehnung des Netzes ist hingegen annahernd
ident zu jenen in Szenario 2.

Dieses Berechnungsergebnis verfugt Uber insgesamt 1400 km Lange (760 km dichte Phase und
640 km Gasphase), 260 MW Einspeiseverdichterleistung, 180 MW Kompressorleistung flr die Ver-
flissigung sowie einem 13 MW Netzbooster in der dichten Phase fur den Export als auch den Trans-
port innerhalb Osterreichs.
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Abbildung 3-24: Netzszenario 3 2040/2050

Netzkonzept Szenario 4

In diesem Szenario werden 17 (203X) bis 22 Mt/a (2040/2050) an geogenen, biogenen und fossilen
Mengen ins Ausland (Deutschland und Italien) und zu CCU-Standorten in Osterreich transportiert.
Osterreichische Speicher sind in diesem Szenario nicht enthalten.

Netzszenario 4 203x

Wie in Szenario 2 2030x ohne inlandische Speichermdéglichkeiten gibt es in Szenario 4 203X ohne
Exits auch noch kein CO2Netz, da erst voraussichtlich ab 2033 die deutsche und italienische Anbin-
dung an Osterreich realisiert werden kann.
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Abbildung 3-25: Netzszenario 4 203x
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Netzszenario 4 2040/2050

Auch bei grolden Transportmengen unterscheidet sich das Transportnetz als auch das Sammelnetz
bezogen auf die Rohrleitungslange nicht wesentlich von den anderen Szenarien 2040/2050.

Dieses Berechnungsergebnis verfiigt Gber insgesamt 1395 km Lange (755 km dichte Phase und
640 km Gasphase), 260 MW Einspeiseverdichterleistung, 177 MW Kompressorleistung fur die Ver-
flussigung sowie einem 33 MW Netzbooster in der dichten Phase fir den Export als auch den Trans-
port innerhalb Osterreichs.
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Abbildung 3-26: Netzszenario 4 2040/2050

3.3 Learnings AP2

Folgend sind die Learnings aus dem Arbeitsparket 2 aufgelistet:

e Der Transport in dichter Phase ist bei hohen Transportkapazitaten effizienter als gasférmi-
ger Transport.

¢ Regionale Sammelnetze fir den gasférmigen Transport sammeln das CO- ein und bringen
dieses zu den Knoten zur Verflissigung oder zu den CCU senken.

¢ Die Berechnungsergebnisse haben gezeigt, dass eine Ost-West Verbindung zwischen Nie-
derdsterreich und Oberdsterreich sowie einer Nord-Suid Verbindung zwischen Oberdster-
reich und Karnten tGber die Steiermark zur favorisieren sind.

e Das CO2Netz 2040/2050 sieht in allen Szenarien weitgehend gleich aus und ist daher ein
robustes Ergebnis. Je nach transportierter Menge und Szenario unterscheidet sich die
Rohrleitungsdimension sowie die Kompressorleistung

e Im Aufbaupfad kénnen rund um die Speicher in Niederdsterreich und Oberdsterreich regio-
nale Netze entstehen, welche im weiteren zeitlichen Verlauf verbunden und aufgebaut wer-
den.

o Erstab 2033 stehen grenzquerende Leitungsverbindungen der benachbarten Netzbetreiber
zur Verfugung.



Beim Aufbau des Netzes sollte initial die flir 2040/2050 benétigte Leitungsdimension errich-
tet werden. Die Kapazitatserh6hung wird nachfolgend mit der Errichtung zusatzlicher Kom-
pressoren und Pumpen realisiert.

Die Trassenfuhrung kann Uberwiegend parallel zur bestehenden Methan und zuklnftigen
H: Infrastruktur erfolgen. Der Errichtung der CO und Ha-linfrastruktur kénnen Synergien ge-
nutzt werden.

Das COz Netz bestehend fast ausschlieRlich aus neuen Rohrleitungen. Nur ca. 66 km be-
stehende CH4 Leitung konnte fur den gasformigen CO2 Transport genutzt werden.

Die Berechnungsergebnisse wurden anhand eines vordefinierten statischen Mengenge-
rusts ermittelt und kénnen sich bei genauerer dynamischer Betrachtung von zusatzlichen
unterschiedlichen Lastflusssituationen jedoch andern.

Hohe Strombedarfe resultieren aus den Einspeiseverdichtern und den Kompressoren zur
Verflissigung. Der Transport innerhalb des Netzes ist sehr effizient und hat im Vergleich
einen wesentlich geringeren Strombedarf.
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4 ANALYSE UND BEWERTUNG VON TRANSPORTOPTONEN

In diesem Kapitel werden die unterschiedlichen Netzszenarien technotkonomisch bewertet. Auf Ba-
sis der Netzplanung werden die Kapitalkosten (CAPEX) und Betriebskosten (OPEX) berechnet und
anschlieRend mit den Kosten alternativer Transportoptionen (LKW und Eisenbahn) verglichen. An-
schlielRend werden die Kosten entlang der gesamten Kette (Abscheidung — Transport — Speiche-
rung) analysiert. Dazu werden die Kosten fur den Transport im Ausland sowie fur die Abscheidung
und Speicherung miteinbezogen.

Dieser Abschnitt stellt die wirtschaftlichen Implikationen technischer Optionen wie folgt dar: in 4.1
wird die CO. Abscheidung beleuchtet, um diesen Kostenaspekt vergleichend darstellen zu kdnnen,
Abschnitt 4.2 beleuchtet wesentliche Anlagenkonfigurationen und deren Kosten-Implikationen.

4.1 Methodik

Die Gesamtkostendarstellung bertcksichtigt die in Abbildung 4-1 gezeigten Komponenten. Fur die
Abscheidung werden die Kosten flr eine Abscheidung mittels Aminwasche berlicksichtigt. Die Kos-
ten fiir den Transport innerhalb von Osterreich mittels Pipeline werden im Detail betrachtet. Alterna-
tiv zum Transport via Pipeline werden auch die Kosten fur den LKW und Bahn Transport innerhalb
von Osterreich erhoben. Fiir den Transport von der dsterreichischen Grenz bis zur Offshore Lager-
statte wird ein Pipelinetransport in den Nachbarlandern und der Schifftransport zur Lagerstatte ab-
geschatzt.

AbSCh e | d un g eChemische Abscheidung von CO2 mittels Aminwdasche

ePipeline Transport in Osterreich

e Detailierte Betrachtung der Rohr- und Verdichterkosten basierend
auf den Ergebnissen der Netzplanung

eAlternativ Transport in Osterreich
o KW

Transport *Bahn
e Binnenschiff

eTransport im Ausland
ePipeline Transport im Ausland
sBinnenschiff
e Schifftransport zum Speicherort

Speicheru ng eUnterirdische Speicherung von CO2 Onshore in Osterreich und Offshore

Abbildung 4-1: Berlicksichtigte Komponenten fur die Ermittlung der Gesamtkosten
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Alle Kostenkomponenten wurden mit dem harmonisierten Verbraucherpreisindex und Wechselkur-
sen auf €2023 umgerechnet [1], [2]. Tabelle 4-1 zeigt eine Ubersicht der einzelnen Kostenkomponen-
ten und die daflr herangezogenen Quellen.

Tabelle 4-1: Ubersicht der Einbezogenen Kostenkomponenten inkl. Quelle

‘ Kostenkomponente Einheit Quelle
Abscheidung [ENCO2] [31, [4]
Pipeline CAPEX [€/m] Erfahrungswerte AGGM
Pipeline O&M [%CAPEX] Erfahrungswerte AGGM
Verdichter CAPEX [€/MW] Herstelleranfragen
Strompreis [€/MWh] [5]
LKW Transport [E/CO2] [6], [7]
Bahn Transport [€E/CO2] [71, [8], [9]
Pipeline Transport Ausland [€E4CO2] [10], [11]
Schifftransport [€E1CO2] [61, [12], [13]
Speicherung Onshore [E/tCO2] [14], [15]
Speicherung Offshore [€E4CO2] [14], [15]

411 Strompreis

Der Strompreis hat flir viele Prozessschritte einen hohen Einfluss auf die Betriebskosten. Es wurde
ein Strompreis von 143,15 €/ MWh fur die Berechnungen angenommen. Dazu wurde der historische
Mittelwert zwischen 2004 bis 2021 von 77,8 €/ MWh netto angenommen. Dazu kommen 30 €/ MWh
an Energiesteuer, welche zu einem Gesamtpreis von 107,8 € MWh fuhren. Fir die Sensitivitat wurde
der strak abweichende Preis von 202; inkludiert. Dabei ergibt sich ein Strompreis von 178,5 €/ MWh
(148,5 €/ MWh zzgl. 30 € Energiesteuer). Der verwendete Strompreis ergibt sich aus dem Mittelwert
dieser beiden Preise [5].

4.2 Abscheidung

Es gibt mehrere Mdglichkeiten CO; abzuscheiden, welche sich durch die Art und den Zeitpunkt der
Abscheidung unterscheiden. In dieser Studie werden hauptsachlich Post-Combustion Anwendun-
gen berlcksichtigt. Dabei wird CO; nach der Verbrennung bzw. dem Industrieprozess, wo CO- an-
fallt, aus dem Rauchgas abgeschieden. [33, 34]

Fur die Abscheidung stehen verschiedene Technologien und Methoden zur Verfligung. Beispiele
dafur sind die Absorption, Adsorption sowie Membranen. Die anzuwendende Technologie hangt
stark von der CO,.Konzentration im Abgas sowie den vorherrschenden Verunreinigungen ab. Ein
weiteres Auswahlkriterium fir die Abscheidetechnologie ist der Energiebedarf der Abscheidung. [33,
34]

Die Abscheidung mittels chemischer Absorption oder Adsorption ist besonders fiir Post Combustion
Anwendungen geeignet, da diese Technologien die Abscheidung von CO- bei geringen CO2-Kon-
zentrationen (3-20%) im Abgas ermdglichen. Dahingegen sind Membranen bei hdheren CO2-Kon-
zentrationen effektiver und werden daher z.B. bei der Abtrennung von CO; aus Biogas bei Biogas-
anlagen eingesetzt, da Biogas eine CO2-Konzentration von bis zu 50% aufweist. [33, 34]
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Pressure Swing Adsorption und Temperature Swing Adsorption basieren beide auf dem Prinzip der
Adsorption. Dabei wird das CO, aus dem Rauchgas physikalisch an der Oberflache eines festen
Sorptionsmittels gebunden und bei der Regeneration des Sorptionsmittels wieder freigesetzt. Bei
der Temperature Swing Adsorption findet die Adsorption bei niedriger Temperatur und die Regene-
ration bei hoher Temperatur statt. Der Energieverbrauch dieser Technologie ist durch das standige
Abkuhlen und Aufheizen demnach entsprechend hoch. Allerdings sind die Anforderungen an das
Rauchgas bezuglich Verunreinigungen gering, da diese durch die hohen Temperaturen beim Rege-
nerieren des Sorptionsmittel ebenfalls entfernt werden. Bei der Pressure Swing Adsorption findet
die Adsorption unter hohem Druck und die Regeneration bei niedrigem Druck statt. Diese Techno-
logie weist einen geringeren Energiebedarf auf, ist jedoch sehr sensitiv gegeniiber Verunreinigun-
gen. [35]

Aminwascher werden vor allem bei Post-Combustion Anwendungen eingesetzt, wo die CO2-Kon-
zentration im Abgas der Punktquelle geringer als 20% ist. Die Technologie basiert auf dem Prinzip
der Absorption und Aminwascher bestehen aus zwei Kolonnen. In der ersten Kolonne wird das CO-
im Rauchgas von einer wassrigen Aminlésung chemisch absorbiert. Das CO,-beladene Amin wird
dann in die zweite Kolonne Uberflhrt, wo das Amin bei hoher Temperatur regeneriert und das CO
wieder freigesetzt wird. Die Regeneration des Amins ist demnach energieintensiv und erfordert
hauptsachlich thermische Energie in Form von Dampf bei Temperaturen von 120 bis 150°C. Amin-
wascher zeichnen sich jedoch durch den hohen Reifegrad der Technologie, die hohen Abscheide-
grade sowie die hohe Reinheit des abgeschiedenen CO; aus. [35, 36]

Der spezifische Energiebedarf verschiedener Abscheidetechnologien ist in Tabelle 4-2 aufgelistet.
Der spezifische Energiebedarf kann in einen thermischen und elektrischen Anteil unterteilt werden
und hangt unter anderem vom Abscheidegrad, der CO»-Konzentration im Rauchgas und dem ver-
wendeten Absorptions-bzw. Adsorptionsmittel ab. Diese Daten beziehen sich auf die Literatur und
dienen als Richtwerte. Dementsprechend kann der spezifische Energiebedarf bei realen Anwen-
dungsfallen abweichen, da dieser von vielen verschiedenen Faktoren abhangt. Zudem muss die
Methode sowie die Technologie zur CO.-Abscheidung fir den jeweiligen Standort bzw. die jeweilige
Punktquelle individuell analysiert werden, da die Frage, welche Technologie am besten geeignet ist,
nicht pauschal beantwortet werden kann.

Tabelle 4-2 spezifischer Energiebedarf verschiedener Abscheidetechnologien

Abscheidetechnologien: Aminwa- Pressure Swing Tempera- Membran Quellen
scher Adsorption ture Swing
Adsorption
Thermischer Energiebedarf 0,7-1,1 n.a. 0,9-1,3 n.a. [37] [38]
MWh/tCO2
Elektrischer Energiebedarf 0,02-0,11 0,09-0,2 n.a. 0,2-0,5 [37] [39] [40]
MWh/tCO2

Im Folgenden wird der Energiebedarf eines Aminwaschers fur die Abscheidung der in den Netzsze-
nario berucksichtigten CO>-Mengen beispielhaft berechnet. Hierbei wird der aus der Literatur ent-
nommene spezifische Energiebedarf aus Tabelle 4-2 herangezogen. Nachdem der tatsachliche
Energiebedarf von vielen Faktoren abhangt und die CO.-Abscheidung individuell fur jeden Standort
hinsichtlich der am besten geeigneten CO»-Abscheidetechnologie bewertet werden muss, dienen
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die folgenden Berechnungen nur als Anhaltspunkt fir den Energiebedarf. Der Energiebedarf fur die
Abscheidung der CO.-Mengen in den Netzszenarien liegt in etwa zwischen 4 und 27 TWh/a.

Die minimale CO,-Menge bei den Netzsimulationen fallt im Netzszenario 1 im Jahr 2030 an und
betragt 5,8 Mt/a. Die Abscheidung dieser CO>-Menge mit einem Aminwascher erfordert ungefahr 4
bis 7 TWh/a an Energie. Davon werden zwischen 4 und 6,4 TWh/a thermische Energie fur die Re-
generation des Amins benétigt. Der Rest entspricht elektrischer Energie, welche z.B. fur Pumpen
bendtigt wird. Im Netzszenario 3 und 4 im Jahr 2040 wird die maximale CO, Menge von 22,2 Mt/a
bertcksichtigt. Der Energiebedarf fir die Abscheidung liegt dafiir bei in etwa 16-27 TWh/a, wobei
davon 15,5 bis 24,5 TWh/a an thermischer Energie benétigt wird. Der Energieverbrauch fir die CO»-
Abscheidung mittels eines Aminwaschers ist in Tabelle 4-3 fiir alle Netzszenarien zusammenge-
fasst.

Tabelle 4-3 Energiebedarf eines Aminwaschers zur Abscheidung der in den Netzszenarien auftretenden CO2-Mengen

‘ Netzszenario 1 Netzszenario 2 Netzszenario 3 Netzszenario 4
Jahr 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050

Residuale und 5,8 11,8 12,5 7,5 11,8 12,5 6,8 22,2 21,1 9,5 22,2 21,1

biogene CO2-

Emissionen im

Netz

Mt/a

Thermischer 4,1- 8,3- 8,8- 5,3- 8,3- 8,8- 4,8- 15,5- 14,8- 6,7- 15,5- 14,8-

Energiebedarf 6,4 13,0 13,8 8,3 13,0 13,8 75| 244 23,2 10,5 24,4 | 232

TWh/a

Elektrischer 0,1- 0,2- 0,3- 0,2- 0,2- 0,3- 0,1- 0,4- 0,4- 0,2- 0,4- 0,4-

Energiebedarf 0,6 1,3 1,4 0,8 1,3 1,4 0,7 2,4 2,3 1,0 2,4 2,3

TWh/a

Gesamter Ener- 4,2- 8,5- 9,1- 5,5- 8,5- 9,1- 4,9- 15,9- 15,2- 6,9- 15,9- 15,2-

giebedarf 70| 143 | 152 9,1 14,3 | 152 82| 268 25,5 11,5 26,8 | 255

TWhl/a

Der hohe thermische Energiebedarf des Aminwaschers muss nicht zwingend zusatzlich aufgebracht
werden, sondern kann durch entsprechende Warmeintegration reduziert bzw. gedeckt werden. Beim
Vorhandensein von Abwarmequellen am Standort kdnnen diese genutzt werden. Bei Nichtvorhan-
densein von Abwarmequellen am Standort stellt die interne Warmerickgewinnung im Aminwascher
eine weitere Moglichkeit zur Deckung des thermischen Energiebedarfs dar. Bei dem CO2-Abschei-
dungsprozess fallt Abwarme mit einem niedrigen Temperaturniveau an. Diese Abwarme wird mit
Hilfe von Warmepumpen auf das gewiinschte Temperaturniveau gebracht, wobei elektrische Ener-
gie genutzt wird. Die dafur bendtigte elektrische Energie entspricht der Halfte des thermischen Ener-
giebedarfs des Aminwaschers. Durch die Integration von Warmepumpen in den Aminwascher kann
somit der thermische Energiebedarf des Aminwaschers gedeckt und der Energiebedarf halbiert wer-
den. [41]

Aufgrund der Diversitat der CO2-Punktquellen, werden in Zukunft auch verschiedene Abscheide-
technologien verwendet, wodurch sich auch der Energiebedarf fir die Abscheidung verandert. In
Tabelle 4-4 wurde der minimale und maximale Energiebedarf fir die Abscheidung der in den Netz-
szenarien berlcksichtigten CO.-Mengen berechnet. Dabei wurde angenommen, dass 70% der CO»-
Menge mit Hilfe von Pressure Swing Adsorption (PSA) und 30% mittels Aminwascher abgeschieden
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wird. Zur Berechnung des Energiebedarfs flr die Abscheidung wurde der spezifische Energiebedarf
der jeweiligen Technologie, welcher in Tabelle 4-2 angegeben ist, verwendet. Unter diesen Annah-
men reduziert sich der Energiebedarf zu 1,6-11,1 TWh/a, wovon 1,2-7,3 TWh/a an thermischer Ener-
gie und 0,4-3,8 TWh/a an elektrischer Energie bendétigt werden.

Tabelle 4-4 Energiebedarf zur Abscheidung der in den Netzszenarien auftretenden CO2-Mengen mittels einer Kombina-
tion aus Aminwasche (30%) und PSA (70%)

Szenario: Netzszenario 1 Netzszenario 2 Netzszenario 3 Netzszenario 4

Jahr 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050 | 203X | 2040 | 2050
Residuale und 5,8 11,8 12,5 75 11,8 12,5 6,8 22,2 21,1 9,5 22,2 21,1
biogene CO2-
Emissionen im
Netz
Mt/a
Thermischer 1,2- 2,5- 2,6- 1,6- 2,5- 2,6- 1,4- 4,7- 4.4- 2,0- 4,7- 4 4-
Energiebedarf 1,9 3,9 4.1 25 3,9 4.1 2,2 7,3 7,0 3,1 7,3 7,0
TWh/a
Elektrischer 0,4- 0,8- 0,9- 0,5- 0,8- 0,9- 0,5- 1,5- 1,5- 0,7- 1,5- 1,5-
Energiebedarf 1,0 2,0 2,2 1,3 2,0 2,2 1,2 3,8 3,7 1,6 3,8 3,7
TWhl/a
G_esamter Ener- 1,6- 3,3- 3,5- 2,1- 3,3- 3,5- 1,9- 6,2- 5,9- 2,7- 6,2- 5,9-
giebedarf 2.9 5,9 6,3 3,8 5,9 6,3 3,4| 11,1 | 10,7 4,7 | 11,1 | 10,7
TWh/a

In dieser Studie wurde aufgrund des hohen TRL (Technologie Reifegrades) die Kosten fiir die Amin-
wasche zur Abscheidung von CO; betrachtet. Die Kosten fiir die CO2 Abscheidung kénnen sehr stark
variieren und sind hauptsachlich von der CO, Konzentration im Gasstrom, dem Anlagenstandort, der
Energie- und Dampfversorgung und der Integration mit der urspriinglichen Anlage abhangig [3]. Eine
mogliche Kostenreduktion kénnte zukiinftig durch Skaleneffekte, den Einsatz von Massenprodukti-
onstechniken, den Einsatz von giinstiger Energieversorgung und der Lernkurve, welche bei der Ent-
wicklung und Einfihrung von neun Technologien zu beobachten ist, erzielt werden. Die Kosten flr
Abscheideanlagen bei Kohlekraftwerken sollen beispielsweise bis 2025 im Vergleich zu 2010 um
50% sinken [4].

Die Kosten fiir die Abscheidung fir die in dieser Studie berlcksichtigten Anlagen liegen zwischen
75,20 €2023/tCO2 und 154,26 €,023/tCO,. Diesen Werten berticksichtigen nicht die anschlieRende
Kompression des CO», da diese bei den Verdichterkosten enthalten ist. [3], [4].

4.3 Transportoptionen
Hier werden die Transportmittel Pipeline, Bahn, LKW und Schiff verglichen.

4.3.1 Pipelinetransport

Die CO,-Abscheidung, der Transport sowie die geologische Speicherung von CO. unterliegen diver-
sen Normen sowie Regelwerken. Derzeit werden gewisse Standards im Rahmen der ISO/TC 265
sowie der DVGW-C-Richtlinien fir CO,(DVGW C260, DVGW C463, DVGW C466 und DVGW C491)
international diskutiert, aktualisiert und erarbeitet. Im Zuge dessen wird auch die erforderliche » CO»-
Qualitat festgelegt und die Sicherheit im Betrieb gewahrleistet. Die Auslegung des dsterreichischen
CO2-Netzes muss in Anlehnung an diese internationalen Standards erfolgen. Des Weiteren ist eine
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Harmonisierung mit international umgebenden Landern, insb. mit Deutschland erforderlich, um den
Anschluss an internationale CO2-Netze und somit den Export von CO.zu ermdglichen.

Im Allgemeinen kann der Transport von CO; gasférmig oder in der dichten Phase erfolgen. Die
DVGW C 491 (A) definiert das CO.-Transportsystem in Abbildung 4-2 und umfasst Mess- und Re-
gelstationen, Verdichterstationen, Pumpstationen sowie Verdichterstationen fir den Phasenwechsel
von der Gas — zur dichten Phase.
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Legende
1 Verdichterstation 4 Verdichterstation (gasformig = flussige/dichte Phase)
2 Pumpstation 5 (C0,-Leitungssystem (gasformig)
3 Mess- und/oder Regelstation 6 CO,-Leitungssystem (fliissige/dichte Phase)

Abbildung 4-2 COz-Transportsystem laut DVGW C 491 (A) [42]

CO,, welches in das CO.-Netz eingespeist wird, stammt beispielsweise von der CO,-Abscheidung
durch einen Aminwascher, wobei CO, nach der Abscheidung in diesem Fall bei ungefahr 2 bar (at-
mospharisch) vorliegt. Daher sind Verdichterstationen bzw. Pumpstationen erforderlich, um die Be-
triebsdrticke fur den CO.-Transport zu erreichen. Der Betriebsdruck flr den gasphasigen Transport
kann durch eine Verdichtung erfolgen. Um den Betriebsdruck flir den Transport in der dichten Phase
zu erreichen, gibt es jedoch > Mdéglichkeiten. Einerseits kann der Betriebsdruck direkt durch eine
Verdichtung erfolgen. Andererseits ist es auch méglich, das CO; zuerst zu verdichten, dann abzu-
kihlen, sodass das CO; kondensiert und anschlieRend das CO;im flissigen/dichten Zustand auf
den gewlnschten Betriebsdruck zu pumpen. Diese beiden Vorgange sind in Abbildung 4-3 darge-
stellt.
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Abbildung 4-3 p-h-Diagramm fiir CO2 und Méglichkeiten CO2 zu komprimieren [43]

Zur Erhebung der Kosten fir die Verdichterstationen wurden im Rahmen dieser Studie unterschied-
liche Betriebspunkte definiert, welche sich durch den zu komprimierenden CO,-Massenstrom sowie
durch unterschiedliche Druckanderungen unterscheiden. Die verschiedenen Betriebspunkte kdnnen
der Tabelle 4-5 entnommen werden. In weiterer Folge wurden technische Daten sowie Kosten fir
das Verdichterskid bzw. Pumpenskid ohne Redundanz bei verschiedenen Herstellern angefragt.
Mégliche Technologien fiir die Komprimierung des CO, unter den in Tabelle 4-5 angegebenen Be-
dingungen sind Kolbenkompressoren, Radialturboverdichter sowie axial geteilte mehrstufige Pum-

Tabelle 4-5 Definition der Betriebspunkte fiir die Verdichterstationen bzw. Pumpstationen

Betriebspunkt Eintrittsdruck Austrittsdruck Phase Massenstrom

# (CETE)] (bara) (kt/a)

1 2 10 gas -> gas 50
2 2 10 gas -> gas 100
3 2 10 gas -> gas 500
4 10 25 gas -> gas 50
5 10 25 gas ->gas 100
6 10 25 gas ->gas 500
7 2 25 gas -> gas 50
8 2 25 gas -> gas 100
9 2 25 gas -> gas 500
10 2 25 gas -> gas 1.500
1 2 150 gas -> dense 50
12 2 150 gas -> dense 100
13 2 150 gas -> dense 500
14 2 150 gas -> dense 1.500
15 2 150 gas -> dense 5.000
16 25 150 gas -> dense 500
17 25 150 gas -> dense 1.500
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Betriebspunkt Eintrittsdruck Austrittsdruck Phase Massenstrom
# (bara) (bara) (kt/a)
18 25 150 gas -> dense 5.000
19 90 150 | liquid -> liquid 1.500
20 90 150 | liquid -> liquid 5.000
21 90 150 | liquid -> liquid 10.000

Die Herstellerangaben der Kosten fir die verschiedenen Betriebspunkte kénnen der Tabelle 4-6
entnommen werden. Die Werte in der Tabelle entsprechen den Abschatzungen der jeweiligen Her-
steller. Werte, welche mit einem ,** markiert wurden, sind Abschatzungen des AIT basierend auf
Herstellerangaben. Felder mit der Beschriftung ,technisch nicht sinnvoll umsetzbar sind Betriebs-
punkte, die mit den von den Herstellern angebotenen Technologien technisch nicht sinnvoll umsetz-
bar sind und nicht ausgeflllte Felder sind Betriebspunkte, fiir welche keine geeigneten Pumpen bzw.
Verdichter verfligbar sind.

Tabelle 4-6 Kosten fir Verdichterskid bzw. Pumpenskids laut Herstellerschatzungen in € (* Abschatzungen des AIT)

Betriebs- Hersteller 1 Hersteller 2 Hersteller 3 Hersteller 4  Hersteller 5
punkt # (lcee) (IGCC) (KK) (Pumpe) (Pumpe)
1 n.a. n.a. 3.000.000 * n.a. n.a.
2 technisch 2.500.000 6.000.000 * n.a. n.a.

nicht sinnvoll
umsetzbar
6.000.000 * 4.000.000 26.000.000 * n.a. n.a.
4 n.a. n.a. 2.000.000 * n.a. n.a.
technisch 2.500.000 4.000.000 * n.a. n.a.
nicht sinnvoll
umsetzbar
6 technisch 2.500.000 15.000.000 * n.a. n.a.
nicht sinnvoll
umsetzbar
7 n.a. n.a. 5.170.000 * n.a. n.a.
8 technisch 3.500.000 10.770.000 n.a. n.a.
nicht sinnvoll
umsetzbar
9 9.000.000 5.000.000 51.120.000 n.a. n.a.
10 12.000.000 * 7.500.000 131.700.000 n.a. n.a.
11 keine Einzeltechnologie verfligbar (zu kleiner Volumenstrom fiir IGCC, Kolben-
kompressor (KK) fiir transkritische Kompression nicht geeignet);
12 moglicherweise darstellbar tiber IGCC+Kalteverflissigung+Pumpe
13 13.000.000 * 10.000.000 n.a. n.a. n.a.
14 16.000.000 20.000.000 n.a. n.a. n.a.
15 19.000.000 40.000.000 n.a. n.a. n.a.
16 technisch 6.000.000 n.a. n.a. n.a.
nicht sinnvoll
umsetzbar
17 technisch 10.000.000 n.a. n.a. n.a.
nicht sinnvoll
umsetzbar
18 14.000.000 * 15.000.000 n.a. n.a. n.a.
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Betriebs- Hersteller 1 Hersteller 2 Hersteller 3 Hersteller 4  Hersteller 5
punkt # (IccC) (IGCC) (KK) (Pumpe) (Pumpe)
19 n.a. n.a. n.a. 400.000 400.000
20 n.a. n.a. n.a. 550.000 700.000
21 n.a. n.a. n.a. 700.000 1.400.000

Tabelle 4-7 stellt eine Ubersicht (iber die Kosten des Verdichterskids bzw. des Pumpenskids dar.
Die Kosten beziehen sich jeweils auf die Technologie, welche in der Spalte ,Empfehlung Technolo-
gie' angegeben ist. Bei den Betriebspunkten 2, 5 und 8 werden fur den Betrieb ohne Redundanz
und 1+1- Redundanz Radialturboverdichter empfohlen, wahrend fir den Betrieb mit 2+1-Redundanz
und 3+1- Redundanz Kolbenkompressoren empfohlen werden. Die Kosten fur die Kolbenkompres-
soren sind mit * und jene fur die Radialturboverdichter mit ** gekennzeichnet. Die Kosten fur die
Redundanz in Tabelle 4-7 ergeben sich durch zusatzliche Integrationsmallnahmen, Gbergeordnete
Fail-Safe-Steuerungen, etc. Eine 1+1-Redundanz bedeutet die Installation eines Verdichters fiir den
Normalbetrieb und eines Verdichters als Reserve. Dadurch betragen die Kosten fur ein Verdich-
terskid 240% der von den Herstellern angegebenen Kosten. Bei der 2+1-Redundanz werden pro
Verdichterskid zwei Verdichter fur jeweils 50% des Normalbetriebs und ein Verdichter mit 50% als
Reserve installiert. Die CAPEX entsprechen hierbei 280% der von den Herstellern angegebenen
Kosten. Eine 3+1-Redundanz bedeutet die Installation von drei Verdichtern mit jeweils 33% des
Normalbetriebs und eines Verdichters mit 33% als Reserve. Die Kosten fur das Verdichterskids be-
tragen dann 310% der von den Herstellern angegeben Kosten.

Tabelle 4-7 Kostenschatzung der Investition fir das Verdichterskid bzw. Pumpenskid (-50/+100%), Mio. €, AIT (*Kolben-
kompressoren; **Radialturboverdichter)

ohne

Betriebs- Redund 1+1- 2+1- 3+1- Empfehlung Technologie
punkt edundanz Redundanz Redundanz Redundanz
1 3 7 8 9 Kolbenkompressor (KK)
2 3 6 ** 17> 19 * | Kolbenkompressor (KK) * oder
Radialturboverdichter (IGCC) **
4 10 11 12 Radialturboverdichter (IGCC)
4 2 5 6 6 Kolbenkompressor (KK)
3** 6 ** 11~ 12* | Kolbenkompressor (KK) * oder
Radialturboverdichter (IGCC) **
6 3 6 7 8 Radialturboverdichter (IGCC)
7 n.a n.a. n.a. n.a. Kolbenkompressor (KK)
8 4 ** 8 ** 30~ 33 * | Kolbenkompressor (KK) * oder
Radialturboverdichter (IGCC) **
9 5 12 14 16 Radialturboverdichter (IGCC)
10 8 18 21 23 Radialturboverdichter (IGCC)
1 keine Einzeltechnologie verfligbar (zu kleiner Volumenstrom fiir IGCC, Kolbenkompressor (KK) fiir
transkritische Kompression nicht geeignet);
12 moglicherweise darstellbar tber IGCC+Kalteverflissigung+Pumpe
13 10 24 28 31 Radialturboverdichter (IGCC)
14 16 38 45 50 Radialturboverdichter (IGCC)
15 19 46 53 59 Radialturboverdichter (IGCC)
16 6 14 17 19 Radialturboverdichter (IGCC)
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Betriebs-
punkt

ohne
Redundanz

1+1-
Redundanz

2+1-
Redundanz

3+1-
Redundanz

Empfehlung Technologie

17 10 24 28 31 Radialturboverdichter (IGCC)
18 14 34 39 43 Radialturboverdichter (IGCC)
19 0,4 1,0 1,1 1,2 | Axial geteilte mehrstufige Pumpe
20 0,6 1,3 1,5 1,7 | Axial geteilte mehrstufige Pumpe
21 0,7 1,7 2,0 2,2 | Axial geteilte mehrstufige Pumpe

Eine Verdichterstation beinhaltet jedoch nicht nur das Verdichterskid, sondern auch Apparaturen,
Verrohrung & Instrumentierung, elektrische Mess-, Steuer- und Regelungstechnik (EMSR), Ge-
baude inkl. Planung, Basic-& Detail Engineering (Gebaude, R&l, EMSR), Trocknungseinheit, Kuhl-
anlage, Trafo-Station, Grundstlick sowie Arbeitsleitungen. Die Kosten fir diese zusatzlichen Punkte
betragen in etwa 600-900% der CAPEX des Pumpenskids bzw. 400-600% der CAPEX des Verdich-
terskids. Dabei ist anzumerken, dass die untere Grenze bei einer 3+1 Redundanz und die obere
Grenze bei keiner oder einer 1+1 Redundanz heranzuziehen ist.

Die Kosten fir die Verdichter — bzw. Pumpenstationen wurden mit einer Genauigkeit von -50 bis
+100% erhoben und resultieren in den in der Tabelle 4-6 angegebenen Werten. Eine detailliertere
Auslegung der Verdichter- bzw. Pumpenstationen ist fir eine Netzauslegung jedenfalls in Abstim-
mung mit den Verdichter- und Pumpenherstellern notwendig. Dies war aus Ressourcengriinden in
dieser Studie nicht mdglich.

Fur die weiteren Betrachtungen wurden folgende Kosten angenommen:

Tabelle 4-8 beinhaltet CAPEX fir Pipelines fur den Transport in dichter Phase und Gasphase. Die
CAPEX fir die Pipelines beinhalten die Kosten fur die Errichtung der Rohrleitung selbst (Tiefbau,
Anlagenbau, Material, Wegerecht) also auch alle notwendigen Stationseinbauten wie Regler, Filter,
Schieber, Messung etc. Als Basis fur die PN40 CO2 Rohrleitung wurden die Plankostenansatze fur
Ferngasleitungen (PN70) aus dem deutschen Netzentwicklungsplan (Quelle: FNB Gas) herangezo-
gen. Fur eine PN150 CO, wurden die Plankostenansatze fiir Ferngasleitungen (PN100) mit einem
Aufschlag von 50% fur die h6here Wandstarke herangezogen.

Tabelle 4-8: CAPEX fir Pipelines fir den Transport in dichter Phase und Gasphase

DN in mm Gasphase PN40 Dichte Phase PN150
[EUR/m] [EUR/m]
100 1063 1523
200 1163 1701
300 1273 1898
400 1390 2115
500 1540 2355
600 1680 2655
700 1850 2955
800 2020 3270
900 2210 n.a.
1000 2450 n.a.
1100 2560 n.a.
1200 2840 n.a.
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Gasphase PN40 Dichte Phase PN150

[EUR/m] [EUR/m]
1400 3560 n.a.

Tabelle 4-9 zeigt die CAPEX und Leistung der Einspeiseverdichter, Booster und Verflissiger im
Netz. Diese wurden anhand von einzelnen Stitzwerten aus der Marktrecherche (Tabelle 4-6) ermit-
telt.

Tabelle 4-9: CAPEX und Leistung der Einspeiseverdichter, Booster und Verflissiger im Netz

Einspeiseverdich- Booster Gasphase  Gasphase -> Einspeiseverdich- Booster Dichte

ter Gasphase Dichte Phase ter Dichte Phase Phase

Rate CAPEXin | Leistung | CAPEXin | Leistung | CAPEXin | Leistung | CAPEXin | Leistung | CAPEXin | Leistung
inkt/a Mio. € in MW Mio. € in MW Mio. € in MW Mio. € in MW Mio. € in MW
100 14,0 0,794 10,3 0,312 17,6 1,045 30,4 1,405 2,2 0,093
200 16,0 1,590 10,5 0,625 19,2 1,785 32,8 2,566 2,2 0,133
300 17,2 2,390 10,8 0,919 20,8 2,525 35,2 3,721 2,2 0,173
400 18,4 3,121 11,1 1,251 22,4 3,265 37,6 4,870 2,2 0,213
500 20,0 3,851 11,4 1,548 24,0 4,000 40,0 6,000 2,2 0,253
600 20,8 4,581 11,7 1,858 25,6 4,745 42,4 7,150 2,3 0,293
700 22,1 5,311 11,9 2,168 27,2 5,485 44.8 8,281 2,3 0,333
800 23,3 6,041 12,2 2,478 28,8 6,225 47,2 9,406 2,3 0,373
900 24,5 6,771 12,5 2,788 30,4 6,965 49,6 10,525 2,3 0,413
1.000 25,7 7,971 12,8 3,126 32,0 7,705 52,0 11,638 2,3 0,453
1.500 30,0 11,151 14,8 4,648 40,0 11,390 64,0 17,000 2,4 0,700
2.000 37,9 14,682 16,5 6,263 42,3 12,700 65,7 22,438 2,5 0,853
3.000 50,1 22,101 19,7 9,298 46,9 15,200 69,1 32,638 2,7 1,253
4.000 62,3 29,401 23,0 12,398 51,5 17,700 72,5 42,238 2,9 1,653
5.000 74,5 36,701 26,3 15,498 56,0 20,000 76,0 50,000 3,3 1,900

Tabelle 4-10 zeigt den Strombedarf fiir die Kompressoren. Dieser wurde anhand der Leistung in-
ter- bzw. extrapoliert. Tabelle 4-11 enthalt weitere Parameter zur Berechnung der Kosten.

Tabelle 4-10: Strombedarf von Einspeiseverdichter, Booster und Verflissiger bei unterschiedlichen Druckstufen

Einspeiseverdichter Booster von 85 bar Einspeiseverdichter Verbrauch Booster Verbrauch Gas ->
von 0 bar von 0 bar Fliissig

auf Druck- | kWh/t | aufDruck- | kWh/t | aufDruck- | kWh/t | auf Druck- | kWh/t | auf Druck- | kWh/t

stufe bar _CO2 stufe bar _CO2 stufe bar _CO2 stufe bar _CO2 stufe bar _CO2
100 96,2 100 2,40 10 | 32,36 35| 27,40 100 61,2
115 98,6 115 2,95 20 | 51,76 n.a. n.a. 115 63,6
130 101,6 130 3,52 30 | 64,74 n.a. n.a. 130 66,6
150 105,1 150 4,09 40 | 68,34 n.a. n.a. 150 70,1

Tabelle 4-11: Weitere Kostenparameter

| Weiter Parameter | WertTEinheit ]

OPEX Rohrleitung 1,50% | CAPEX/a
O&M Kompressor 4,00% | CS CAPEX/a
Stromkosten 143,5 | EUR/MWh
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Weiter Parameter Wert ‘ Einheit

WACC 7% | n.a.
Afa Dauer Rohrleitung 35 | Jahre
Afa Dauer Verdichter 20 | Jahre

4.3.2 Nicht-Leitungsgebundene Transportmoglichkeiten in Osterreich

Als Alternative und Ubergangslésung zum Pipelinetransport wird der Transport mit LKW, Bahn und
Binnenschiff betrachtet. Hierbei hat ein LKW eine Kapazitat von 18 tCO,, ein Wagon eines Glterzu-
ges bis zu 62tC0O-[8], [16] und ein Binnenschiff bis zu 2.000 tCO,[17].

In Abbildung 4-4 sind Kosten flr verschieden Transportmaoglichkeiten fir den Beispielfall Hochfilzen
in Tirol dargestellt. Fir den LKW und Bahntransport wurde zusatzlich ein Pufferspeicher mit der 1,5-
Fachen Menge der Transportmenge beriicksichtigt. Abbildung 4-5 zeigt eine Uberschneidung des
geplanten CO; Pipelinenetzes in Osterreich und des bestehenden Bahnnetzes [18]. Die Standorte
in Tirol liegen entlang des existierenden Bahnnetzes und kénnen so in das Deutsche CO; Netz an-
gebunden werden.

Berticksichtigt wurden flr den Pipelinetransport die Kosten fir den Netzabschnitt von Hochfilzen bis
Grenze DE inkl. Einspeiseverdichter fir den gasférmigen Transport. Fur den LKW Transport wurde
die Strecke von Hochfilzen bis Rosenheim inkl. Pufferspeicher am Standort und and der Einspeise-
stelle berlcksichtigt [6], [7]. Fur den Bahntransport wurde die Strecke tUber Woérgl bis Kiefersfelden
inkl. Pufferspeicher am Standort und and der Einspeisestelle berucksichtigt [7], [8], [9].

Der Transport mit Pipeline ist aufgrund der geringeren Menge pro Tonne teurer als per Bahn. Fur
héhere Transportleistungen gilt dies nicht da die Kosten Uberproportional steigen.
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Abbildung 4-4: Kosten fiir den Transport per Bahn, LKW und Pipeline fiir den Standort Hochfilzen
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Abbildung 4-5: Uberschneidung des CO2 Netzes mit dem 6sterreichischen Bahnnetz [10]

4.3.3 Transport mittels Schiffs im In- und Ausland

Fir den Transport von der Osterreichischen Grenze bis zum Schiffterminal wurden die Ergebnisse
der Studie der Vereinigung der Bayerischen Wirtschaft e. V. Uber die Analyse des COz-Infrastruk-
turbedarf in Bayern [10] und die Studie ,Kostenschatzung fiir ein CCS-System flr die Schweiz bis
2050 fir das Bundesamt fir Umwelt [11] herangezogen. Dabei wird der Transport mit 12,86 — 20,25
€2023/tCO2 abgeschatzt.

Eine Alternative bzw. Ubergangsldsung ist der Transport mit dem Binnenschiff entlang der Rhein-
Main-Donau Route nach Rotterdam. Die Kapazitat eines Binnenschiffes betragt ca. 2.000 t CO2und
die Transportdauer (Wien bis Rotterdam) etwa 6 Tage und 16 Stunde [17], [19]. Die Kosten betragen
ca. 12 €023/t/100km [6], [12], [13].

Der weitere Transport bis zur Offshore-Speicherstatte mittels Schiffs liegt zwischen 7,29 und 15,00
€2023/tCO;. Die Kosten inkludieren das Be- und Entladen, die Verschiffung sowie Pufferspeicher auf
am Hafen und der Offshore-Plattform [6], [12], [13]. Diese Kosten kénnten durch den Bau von Offs-
hore Pipelines sinken. Beispielsweise ist eine Pipeline vom deutschen Festland zu norwegischen
Offshore CO; Speichern geplant (Leuchtturmprojekt NOR-GE) [20].

In der Tabelle 4-12 sind die Parameter zur Berechnung der Transportkosten fur den Schiff- und
Binnenschifftransport zusammengefasst.

Tabelle 4-12: Parameter fur den Schiff- und Binnenschifftransport

Parameter fiir den Schifftransport Wert Einheit

WACC 71 %

Kapazitat (Speicher) 1,2 | mal der Schiffskapa-
zitat

Abschreibdauer (Speicher) 20 | Jahre

CAPEX (Speicher) 710 | €/tCO,
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Parameter fiir den Schifftransport Einheit

OPEX (Speicher) 5 | % CAPEX
CAPEX (Terminal) 1,9 | €1tCOy/Jahr
OPEX (Terminal) 3 | % CAPEX
Abschreibdauer (Terminal) 20 | Jahre
Kapazitét (Schiff) 50.000 | tCO,
CAPEX (Schiff) 94.892.430 | €

OPEX (Schiff) 5 | % CAPEX
Abschreibdauer (Schiff) 20 | Jahre
Treibstoffkosten 33 | €MWh
Treibstoffverbrauch (Schiff) 415 | MWh/Tag
Hafengebiihr (Schiff) 39.517 | €/Fahrt
Kapazitat (Binnenschiff) 2.000 |t

CAPEX (Binnenschiff) 35.756.568 | €

OPEX (Binnenschiff) 5 | % CAPEX
Abschreibdauer (Binnenschiff) 20 | Jahre
Treibstoffverbrauch (Binnenschiff) 233 | MWh/Tag
Hafengebiihr (Binnenschiff) 8.920 | €/Fahrt

4.4 CO:2Nutzung zur Herstellung von Methanol

Methanol ist der Ausgangspunkt fir die Herstellung verschiedener Chemikalien und tragt daher ent-
scheidend zur Dekarbonisierung der chemischen Produktion bei. Methanol wird synthetisch durch
grinen Wasserstoff und biogenes CO- hergestellt. Durch die Methanolroute werden dann Olefine,
SAFs, Aromaten und auch héhere Kohlenwasserstoffe produziert. In dieser Studie wurde angenom-
men, dass im Jahr 2050 in Osterreich Methanol fir die Herstellung von 50% der aktuellen Produktion
(Stand 2019) der Olefine, 50% der EU-SAF Quote sowie 100% der aktuellen Produktion (Stand
2019) der Aromaten und héheren Kohlenwasserstoffe produziert wird. Laut Stéchiometrie werden
daflir 2,6 Mt/a benétigt. In realen Prozessen kann der CO.-Bedarf jedoch aufgrund von Betriebsbe-
dingungen, Verlusten, etc. hoher sein.

Um den Energiebedarf fur die Methanolsynthese exemplarisch abschatzen zu kénnen, wurde eine
Simulation der synthetischen Methanolproduktion basierend auf [44] durchgeflhrt. In der Simulation
ist die erneuerbare Stromproduktion mittels PV und Wind basierend auf realen Wetterdaten in
Schwechat, die Wasserstoffherstellung mittels einer PEM -Elektrolyse (Proton Exchange Memb-
rane) sowie die Methanolsynthese gemafll dem Prozess der CO..Hydrierung [45] inkludiert. In der
Simulation werden die 2,6 Mt/a in 1,8 Mtuetano/a umgewandelt. Dafur werden 350 ktx2/a bendtigt,
welche durch einen PEM Elektrolyseur mit einer Leistung von 3,6 GW bereitgestellt werden. Um
diesen Elektrolyseur zu betreiben, sind 3,1 GW installierte Leistung (Peak) fir PV Anlagen und 3,5
GW installierte Leistung (Peak) fur Windanlagen notwendig, welche ungefahr 16 TWh erneuerbare
Energie pro Jahr liefern. Die Eckdaten sind in Tabelle 4-13zusammengefasst.
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Tabelle 4-13 Simulationsergebnisse Methanolherstellung mit 2,6 Mt/a

Parameter Ergebnisse der Simulation

Leistung PV (Peak) 3,1 GW
Leistung Wind (Peak) 3,5GW
Energie aus Erneuerbaren 16 TWh
CO2-Menge 2,6 Mt /a
H2-Menge 350 kt /a
Leistung Elektrolyseur 3,6 GW
Methanol-Menge 1,8 Mt/a

Abbildung 4-6 zeigt ein Energieflussdiagramm, welches die Energiefliisse der Herstellung von syn-
thetischem Methanol darstellt. Die Energie der Wind— und PV-Anlagen wird dem Elektrolyseur zur
Verfligung gestellt, wodurch Wasserstoff hergestellt wird. Durch den Wirkungsgrad des Elektroly-
seurs fallen hier Verluste an. Wasserstoff wird dann gemeinsam mit dem CO; sowie thermischer und
elektrischer Energie der Methanolsynthese zugefuhrt. Bei der Methanolsynthese fallt neben dem
produzierten Methanol auch Abwarme an. In diesem Prozess wurde angenommen, dass das CO;
zur Verfugung steht und somit wurde die CO,-Abscheidung hier nicht modelliert.

=EmEO20.35 TWh

Methanol9:90 TWh
Me@H Synthesis 12.45 TWh

wind Energy 11.64 TWh

IPV Energy 3.91 TWh

Abbildung 4-6 Energiebedarf fir die Methanolsynthese mit 2,6 Mt/a

Hydrogen 11.59 Twh

Electrolyzer 15.23 TWh

Waste Heat MeOH 2.55 TWh

Waste Heat Electrolyzer 3.65 TWh
mwHeat/Demand MeCOH 0.42 TWh

——Electrical Energy Synthesis 0.09 Twh
Grid Energy -0.23 TWh

4.5 Kosten verschiedener Speicheroptionen

Da zwei Netzszenarien die Speicherung in Osterreich beinhalten, wurden Kosten fiir die Onshore
und Offshore Speicherung erhoben. Erfahrungen mit CO2-Speicherungen haben gezeigt, dass das
Risiko eines Austretens von COzin die Atmosphare oder der Verunreinigung von Grundwasser ef-
fektiv gemanagt werden kann. Die Wahrscheinlichkeit und potenzielle Auswirkungen solcher Ereig-
nisse wurden im Allgemeinen als gering eingestuft. Eine sorgfaltige Standortauswahl und umfas-
sende Bewertung sind jedoch entscheidend, um die sichere und dauerhafte Speicherung von CO
zu gewahrleisten und Risiken zu minimieren. Die Kosten fur die Entwicklung von CO; Speichern
werden in den kommenden Jahren ein wichtiger Faktor fir die Ausbaugeschwindigkeit von CCUS
sein, obwohl die Kosten fur die Speicherung im Vergleich zur Abscheidung niedrig erwartet werden.
Aktuell geschatzte Kosten variieren je nach Injektionsrate und Eigenschaften der Speicherreservoire
sowie dem Speicherstandort [3].
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Fur die Speicherung Onshore wurden zusatzliche Kosten fir Monitoring bertcksichtigt. Die Kosten
liegen bei 9,8 — 36,6 €2023/tCO2. Die Speicherung Offshore wird mit 22,8 — 85,4 €,023/tCO2 geschatzt
[14], [15].

Abbildung 4-7 zeigt die Gesamtkosten fir die minimalen und maximalen Kosten die bertcksichtigt
wurden fur die On- und Offshore-Speicherung von CO.. Hierbei wird der zusatzliche Transport im
Ausland per Pipeline und Schiff fir die Offshore Speicherung inkludiert. Besonders bei den Kosten
fur die Offshore-Speicherung gibt es grof3e Unsicherheiten bezlglich den einzelnen Kostenkompo-
nenten.
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Abbildung 4-7: Kosten fiir die Speicherung in Osterreich und Offshore in €/t

4.6 Kostenvergleich der Szenarien, Transport- und Speicheroptionen

In diesem Abschnitt werden die absoluten und relativen Kosten fir die verschiedenen Netzszenarien
und deren Aufbau, sowie die Kosten entlang der gesamten CCS Kette (Abscheidung — Transport —
Speicherung) dargestellt und beschrieben. Weiters werden die Kosten flir die verschiedenen Trans-
port und Speicheroptionen miteinander verglichen.

4.6.1 Pipelinetransport Transportkosten im Vollausbau

Abbildung 4-8 zeigt die Kosten fir das CO.-Pipelinenetz in Mio.€ pro Jahr fur die vier Netzszenarien
jeweils im Vollausbau 2040/50. Hierbei werden die Kosten fir die Einspeiseverdichtung, die Verflis-
sigung und der Booster Stationen zusammengefasst. Die Stromkosten fiir diese Komponenten sind
extra dargestellt.
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Abbildung 4-8: CO2 Transportkosten nach Szenario 2040/2050 in Mio.€/Jahr

Aufgrund der geringeren Transportmengen sind die Kosten in den Szenarien 1 und 2 geringer als
jene fur die Szenarien 3 und 4. Die Kosten fur das Leitungsnetz unterscheiden sich hierbei nicht
signifikant. In den Szenarien 2 und 4 ist die Speicherung in Osterreich nicht inkludiert, somit sind die
zu exportierenden Mengen grof3er. Dies fuhrt zu héheren Kosten fir Booster Stationen im Szenario
1 im Vergleich zu Szenario 2 und im Szenario 3 verglichen mit Szenario 4.

Abbildung 4-9 zeigt die spezifischen Kosten fir das CO.-Pipelinenetz im Vollausbau 2040/50 in
€/tCO: fur die vier Netzszenarien.
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Abbildung 4-9: CO2 Transportkosten nach Szenario 2040/2050 in €/tCO2

Die relativen Kosten fur den Leitungsbau in €/tCO- sind fur die Szenarien 3 und 4 gunstiger als fur
die Szenarien 1 und 2. Dies liegt an dem geringen Unterschied im Aufwand fur den Leitungsbau,
welcher fir Szenario 1 und Szenario 2 1.210 km, bzw. fir Szenario 3 und Szenario 4 1.400 km
betragt, jedoch einen signifikanten Unterschied in der Transportmenge. Die Transportmenge im Sz.1
und Sz.2 betragt 2050 12.469 kt/Jahr und im Sz.4 21.074 kt/Jahr. Die relativen Kosten fur die Strom-
kosten und die Verdichter, Verflissiger und Booster Stationen skalieren mit der Transportmenge
annadhernd linear, also doppelte Leistung verursacht doppelte Kosten.

Netzaufbau Kosten je transportierte Menge
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Abbildung 4-10 zeigt die Kosten in €/tCO;, sowie die jeweils transportierte Menge an CO:in kt/Jahr,
welche wahrend des Aufbaus des Netzes flr das Netzszenario 1 transportiert wird. Hierbei wird
zwischen den beiden Varianten 2030x klein und 2030x grof3 unterscheiden. Die Unterschiede der
beiden Varianten sind in Abschnitt 3 erklart. Diese beiden Varianten werden mit dem Vollausbau
2040/50 verglichen.
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Abbildung 4-10: Kosten fir den Aufbau des Pipelinenetzes am Beispiel Netzszenario 1

Aufgrund der groReren Distanz zwischen den Punktquellen im Aufbau ,2030x“ grof3 sind bei gleicher
Transportmenge die relativen Kosten héher als fir den Aufbau 2030x klein. Am gunstigsten ist der
Transport bei Vollauslastung des Netzes.

Abbildung 4-11 zeigt die relativen Kosten in €/tCO fur einen mdglichen Netzaufbau, sowie die dabei
transportierte Menge in kt/Jahr fur das Netzszenario 3.
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Abbildung 4-11: Kosten fir den Aufbau des Pipelinenetzes am Beispiel Netzszenario 3

Abbildung 4-12 zeigt den Anteil an CAPEX, fixem OPEX (Service, Wartung etc.) und den Stromkos-
ten in Prozent fur die Pipelinekosten (Rohr- und Verdichter/Verflissiger/Booster) fur alle vier Netz-
szenarien im Vollausbau 2040/50.
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Abbildung 4-12: Anteil an OPEX und CAPEX flr den Pipelinetransport

Fur die vier Szenarien ist kein signifikanter Unterschied zu beobachten. Mehr als ein Drittel der Kos-
ten fallen fur Strom an. Der zuklnftige Strompreis hat daher einen hohen Einfluss auf die Gesamt-
kosten fir den CO; Transport.

4.6.2 Kosten entlang der gesamten Kette

Abbildung 4-13 beinhaltet die Kosten entlang der gesamten Kette von Abscheidung bis Speicherung
(exkl. Der Nutzung im Fall von CCU) in Mio. €/a fir die vier Netzszenarien im Vollausbau 2040/50.
Die Kosten fiir den Pipelinetransport in Osterreich wurden im vorherigen Abschnitt bereits naher
beschrieben. Die Stromkosten beinhalten nur den Pipelinetransport in Osterreich. Die Kosten fiir die
restlichen Kosten wurden mit dem Mittelwert der jeweiligen Komponente berechnet. Der Transport
zur Offshorelagerstatte wurde mit einen Pipelinetransport und Schifftransport angenommen.
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Abbildung 4-13: Kosten entlang der gesamten Kette nach Szenario 2040/2050 in Mio.€/Jahr

Abbildung 4-14 zeigt die relativen Kosten entlang der gesamten Kette von Abscheidung bis Spei-
cherung in €/tCO fur die vier Netzszenarien im Vollausbau 2040/50.
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Abbildung 4-14: Kosten entlang der gesamten Kette nach Szenario 2040/2050 in €/tCO2

Die Abscheidung ist die teuerste Komponente und macht ca. 50% der Gesamtkosten aus. Der Pipe-
linetransport innerhalb von Osterreich ist nur fiir ca. 20% der Kosten verantwortlich. Die Varianten
mit Speicherung in Osterreich sind glinstiger als jene mit ausschlieRlicher Offshore-Speicherung, da
diese durch den zusatzlichen Transportaufwand teurer wird.

Kostenvergleich verschiedener Transportoptionen

Abbildung 4-15 zeigt die Kosten fur den Pipeline-, Bahn-, LKW- und Binnenschifftransport in
€/1CO2/100km. Zu beachten ist im Vergleich der Transportmodi, dass beim Pipelinetransport der
OPEX zur Verflissigung inkludiert ist, in den anderen Transportoptionen nicht.
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Abbildung 4-15: Kosten verschiedener CO2 Transportoptionen in €/tC0O2/100km
Sensitivitat
Eine detaillierte Sensitivitdtsanalyse wurde nicht durchgefihrt, da die Unsicherheiten wie in Ab-
schnitt 2 und 4 dargestellt auf konzeptioneller Ebene noch bedeutend gréRRer sind als bspw. Preis-
sensitivitdten. Dennoch sollen hier die wesentlichen Einflisse veranderlicher Parameter auf die
Transportkosten qualitativ dargestellt werden. MalRRgeblich auf die Kosten wirken sich die Folgenden
Parameter in Absteigender Reihenfolge geordnet aus:
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Die Verfugbarkeit von Netz-exit Points, d.h. nationale Speicher und Auslandsanbindungen
bestimmen ob es ein Netz Uberhaupt gibt, oder nicht. Da die Nachbarn DE und IT erst ab
2033 bereit sind Mengen aufzunehmen entscheidet die nationale Entwicklung der Spei-
cher, ob es bis dahin ein Netz gibt oder nicht.

Der Strompreis macht Uber ein Drittel der gesamten spezifischen Transportkosten aus (zwi-
schen 10 und 25 €/t fir 107 €/ MWh). Die Kosten skalieren linear mit der transportierten
Menge. Effizienzsteigerungen in der Gréenordnung von 20% sind bei der Verflissigung
mdglich, siehe auch Punkt 6).

Wie bei Netzen generell Ublich beeinflusst die Transportierte Menge je installierter Distanz
die Spezifischen Kosten mafigeblich. Unabhangig der Auslastung skalieren die Errich-
tungskosten der Leitung sublinear mit dem (moglichen) Durchfluss, aber linear mit der Dis-
tanz. D.h. ein kompaktes Netz mit grol3er Kapazitat ist am glinstigsten. Siehe dazu den
Vergleich zwischen Szenarien 1, und 2 wo die halbe Menge von jener in Szenario 3 und 4
transportiert wird, bzw. Szenario 1 ,klein“ und ,grof“. Diesem Umstand wurde in der Opti-
mierung Rechnung getragen.

Indirekte Genehmigungskosten sind auf Grund der zeitlichen Dauer maf3geblich. Haupt-
sachlich entstehen hier Opportunitatskosten durch zeitliche Verzégerung. Diese kénnen fur
potenziell einspeisende Betriebe prohibitive Wirkung haben.

Bezuglich Netzausbau: klarer Weise ist eine Kapazitatssteigerung eines Rohres Nachtrag-
lich sehr teuer. Druckerh6hungen oder Stromungsgeschwindigkeitssteigerungen sind nur in
engem Rahmen mdglich. D.h. Rohrdurchmesser sollten initial auf den Endausbau dimensi-
oniert werden (vergleiche Punkt 2) oben), da groliere Durchmesser wenig mehr kosten.
Verdichter- bzw. Boosterstationen (Pumpen) sind ein wesentlicher CAPEX Bestandteil, und
kdnnen nachtraglich zugebaut werden. Hier skalieren OPEX und CAPEX annahernd linear
mit der Menge.

Der Aggregatszustand im Transportnetz: In dichter Phase reduzieren sich Rohrdurchmes-
ser, aber erhéhen sich Wandstarken und es reduziert sich der Energieaufwand fur die Be-
wegung (Pumpen ist effizienter als Verdichten). Zudem ist eine Drucksteigerung in dichter
Phase effizienter als eine Gasverdichtung. D.h. Transport in dichter Phase ist ab ca.
0,5Mt/a glnstiger als Gasférmiger Transport.

Die Verdichtungsarbeit ist ein wesentlicher Kostenbestandteil (siehe Punkt 1), daher kon-
nen hier Synergien mit Betrieben Kosten senken. Bspw. bei Biomasseanlagen wo bei der
Reinigung schon héhere Driicke erforderlich sind. D.h. eine Einspeisung auf héherem
Druckniveaus sollte entsprechend die Gebuhren verringern.
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5 OKONOMISCHE RAHMENBEDINGUNGEN

In diesem Abschnitt werden die 6konomischen Rahmenbedingungen flir ein CO, Transportnetz in
Osterreich diskutiert. Dabei wird ein ganzheitlicher Ansatz (iber die gesamte CCUS Wertschépfungs-
kette eingenommen, da der Markthochlauf koordiniert Uber alle Bestandteile der Wertschopfungs-
kette gedacht werden muss.

5.1 Wirtschaftlichkeit von CCS

Der Aufbau des CCUS Marktes ist mit erheblichen Kosten entlang der gesamten Wertschépfungs-
kette verbunden. Dies betrifft zunachst Investitionen: Emittenten missen CO, Abscheidungsanlagen
errichten, die CO Transportinfrastruktur muss aufgebaut werden sowie CO; Speicherstatten erkun-
det und gebaut werden. Neben diesen Investitionskosten sind flir den Betrieb auch noch laufende
Kosten erforderlich. In Summe ergeben sich daraus die CCUS CO; Vermeidungskosten. Als eine
grobe Indikation zur Wirtschaftlichkeit von CCUS kénnen diese CO. Vermeidungskosten den EU
ETS Zertifikatspreisen gegenulbergestellt werden, d.h. die Opportunitatskosten fiir die CO; Vermei-
dung durch CCUS stellt der Kauf von EU ETS Zertifikaten dar. Liegen die CCUS CO, Vermeidungs-
kosten unter dem EU ETS Zertifikatspreis, dann ist CCUS eine wirtschaftliche Technologie zur CO;
Vermeidung.

Abbildung 5-1 vergleicht die Kosten (€2023) Uber die gesamte CCS Wertschopfungskette (CCS CO;
Vermeidungskosten) mit CO, Preisprognosen der IEA" bis 2050. Die CCS Kosten sind (iber den
Vollausbau der vier Szenarien gemittelt. Zusatzlich wird noch ein aktueller EU-ETS Preis fur April
2024 eingetragen. Dabei zeigt sich, dass bis 2030 die CCS CO, Vermeidungskosten tber den IEA
COzPreisen liegen. Im Jahr 2040 sowie 2050 gibt es Konstellationen von CO; Preisen und CCS CO;
Vermeidungskosten, wo CCS eine wirtschaftliche Option darstellt.

1 https://iea.blob.core.windows.net/assets/86ede39e-4436-42d7-ba2a-edf61467e070/WorldEnergyOutlook2023.pdf
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Abbildung 5-1: Kosten Uber gesamte CCS Wertschdpfungskette im Vergleich zu CO: Preis Prognosen

Selbst wenn angenommen wird, dass am langen Ende (z.B. 2040/2050) der CO, Preis durch CCS
CO; Vermeidungskosten als marginale Technologie bestimmt wird, stellt der aktuelle CO, Preis so-
wie der bis 2030 prognostizierte kein ausreichendes Preissignal fir den Markthochlauf von CCS dar.
Dies kann als Argument fur FérdermaRnahmen zum CCS Markthochlauf gelten.

5.2 CCS in EU-Landern und CCS-Strategien

Die derzeit noch nicht ausreichenden CO; Preissignale flir die Unterstiitzung eines CCS Markthoch-
laufs spiegeln sich auch in den CCS Strategien in ausgewahlten EU Landern sowie Vereinigtes
Konigreich und Norwegen wider. Abbildung 5-2 gibt einen Uberblick zum Vorliegen von nationalen
CCS Strategien, CCS Foérdermechanismen sowie das Konzept flir die CCS Infrastruktur (Transport
und Speicher). Die Ansatze zur Entwicklung von CCS-Markten hangen vom lokalen Kontext und
den nationalen Zielsetzungen ab und unterscheiden sich deshalb in den betrachteten Landern.
Grundsatzlich gilt allerdings, dass in allen Landern Férdermechanismen fir den CCS Markthochlauf
vorgesehen sind.
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In Landern, in denen bereits glinstige Vorbedingungen fur den CO; Transport bestehen, z.B. Nor-
wegen, Schweden und Vereinigten Konigreich, baut die Entwicklung des CCS-Marktes auf beste-
hende Infrastrukturen und Regulierungen auf. Zusatzlich werden Foérdermittel fir Forschung und
Entwicklung (F&E) und fir erste kommerzielle CCS-Projekte bereitgestellt. In vielen anderen Lan-
dern befindet sich die Entwicklung noch in einem friheren Stadium: erste CCS-Projekte werden
entwickelt und Férdermittel mit Hauptfokus auf die Anwendung von CCS in ,Hard-to-abate“ Sektoren
bereitgestellt. Bei der Entwicklung der CCS Infrastruktur (Transport und Speicherung) lassen sich
unterschiedliche Geschaftsmodelle erkennen. In Belgien ist eine strikte Entflechtung entlang der
gesamten CCS Wertschoépfungskette auch zwischen Transport und Speicher geplant, wahrend im
Vereinigten Konigreich ein Geschaftsmodell mit integrierten Transport- und Speicherunternehmen
vorgesehen ist. In den Niederlanden werden hierzu hingegen keine expliziten Vorgaben gemacht.

5.3 CCUS-Wertschopfungskette und Risiken

Die in europaischen Landern angewandten Férdermechanismus adressieren unterschiedliche Risi-
ken entlang der CCUS-Wertschopfungskette. Abbildung 5-3 stellt die verschiedenen Risiken entlang
der CCUS-Wertschépfungskette dar. Der erfolgreiche Markthochlauf im friihen Entwicklungsstadium
wird primar durch Koordinationsaspekte erschwert, da die Wertschopfungsstufen Abscheidung,
Transport und Speicherung simultan aufgebaut werden mussen. Die jeweiligen Akteure wollen dabei
Stranded Assets vermeiden und nicht als First-mover Investitionen tatigen, sondern tendenziell zu-
warten. Risiken im Zusammenhang mit dem Koordinationsproblem betreffen Marktentwicklungen
(Marktrisiko), Nicht-Verfugbarkeiten und Koordinationsrisiko. Diese Risiken werden stark durch die
Gestaltung des Regulierungsrahmens beeinflusst. Finanzielle Risiken der Akteure (Preis-Erlésrisiko,
Volumenrisiko, Stranded-Asset-Risiken) kdnnen durch unterschiedliche Férdermechanismen adres-
siert und gesenkt werden.

CCS Wertschopfungskette
CO, Quelle Abscheidung o re Transport 4 Offshore Transport CO, Speicher
K K 1=

= e
i e R M @& =

=

= Preis- /Erl6srisiko: Kosten fir CCS + Koordinations-
liegen Uber den erzielbaren Erlésen risiko: Transport-
im Markt + Marktrisiko: Markt [&uft langsamer hoch als erwartet infrastruktur nicht
- Risiko der (Nicht-)Verfiigbarkeit (ausreichend)
von Infrastruktur: Abgeschiedene verfligbar.
Mengen Ubersteigen
Transportkapazitaten

+ Volumenrisiko: Abgeschiedene Mengen CO, niedriger als erwartet.

- ,Stranded Asset” Risiko: Langfristig Unterauslastung von Transport und
Speicher Infrastruktur bei ricklaufigem CCS-Markt.

+ Marktmachtrisiko: CO,-Pipelines sowie CO,-Hubs haben Charakteristik eines
natlrlichen Monopols

* Regulatorische Unsicherheit der
Emittenten bzgl. des Geltungs-
rahmens von CCS

Abbildung 5-3: Risiken der CCS Wertschépfungskette

Es kann angemerkt werden, dass die Risiken fiir den Markthochlauf fliir CCS sehr dhnlich sind zu
den Risiken fiir den Markthochlauf von Wasserstoff. Sowohl fur CCS als auch Wasserstoff wird ein
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,neuer* Markt geschaffen, weshalb in der Anfangsphase der Uberwindung der Koordinationsprob-
leme (,Henne-Ei“ Problem) entlang der Wertschépfungsstufe besonderes Augenmerk gewidmet
werden sollte.

5.4 Staatliche Fordermechanismen fur CCS Markthochlauf

Staatliche Férdermechanismen flr den CCS Markthochlauf kénnen unterschiedliche Wertschop-
fungsstufen betreffen. Die Mechanismen kénnen dabei grob nach drei Kategorien eingeordnet wer-
den. Erstens kdnnen sie sich auf die Férderung von Investitionskosten beziehen, wodurch fir den
Investor bzw. Betreiber die finanziellen Mittel fir Investitionen in Transport-/Speicherinfrastruktur
oder Abscheideanlagen reduziert werden. Zweitens kénnen Mechanismen auf die Forderung von
Betriebskosten abzielen, wodurch die laufenden Kosten beim Betrieb (z.B. der Abscheideanlage)
reduziert werden. Und drittens kénnen Mechanismen zur Risikolimitierung (insbesondere von Volu-
menrisiko) dienen. Diese sind insbesondere fiir die CO Transportinfrastruktur (aber auch Speicher-
infrastruktur) relevant, da durch die (teilweise) Ubernahme von Volumenrisiken durch die 6ffentliche
Hand Infrastrukturprojekte erst eine Finanzierung aufstellen kdnnen. Nachfolgend werden (nicht ab-
schlieRend) Férdermechanismen, die in europdischen Landern geplant bzw. implementiert sind und
deren Vor- und Nachteile angefihrt. Bei der Darstellung der Férdermechanismen wird auch ange-
fuhrt, wer die potentiellen Empfanger (Emittenten, Transport- und/oder Speicherbetreiber) sein kon-

Onshore Transport
AA - & ' E 1 ﬁ n i 1 =
sl £

Férderung von CO,-Abscheidung Fdérderung von Transport- und Speicherinfrastruktur

Kapitalzuschiisse zur (teilweisen) Finanzierung der bendtigten Infrastruktur fir Abscheidung bzw. Transport und Speicherung

Feste Pramie pro Tonne abgeschiedenem I

| co Langfristige Buchung von T&S-Kapazitaten durch den Staat
2

Variable Pramie pro Tonne abgeschiedenem

I CO, (CCD) Garantierte Kapitalrenditen flir Transport / Speicherung

| (Starkere) Pénalisierung des CO,-AusstolRes

Abbildung 5-4: Fordermechanismen entlang der CCS Wertschépfungskette
1) Investitionszuschiisse:

Empfanger kénnen Emittenten, Transport- und/oder Speicherbetreiber sein. Diese erhalten
(einmalige) Zuschusse fur den Aufbau von Abscheidungsanlagen bzw. die Errichtung von
Transport-/Speicherinfrastruktur. Die Zuschisse kénnen in Form von Ausschreibungen
oder durch Férderantrdge vergeben werden (z. B. bei Zuschiissen von Abscheideanlagen
mittels Vergabe an Emittenten mit grof3tem Abscheidungspotenzial oder niedrigsten Ab-
scheidungskosten pro Tonne CO.). In Osterreich werden aktuell Investitionskosten fiir Ab-
scheideanlagen geférdert, z.B. im Rahmen der ,Transformation der Industrie®. Als europai-
sches Beispiel kann hier der mit 1 Mrd. GBP dotierte Capture and Storage Infrastructure
Fund im Vereinigten Konigreich genannt werden. Der Vorteil von Investitionszuschussen

Offshore Transport CO Speicher
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liegt in der relativ einfachen Umsetzbarkeit und dem geringen administrativen Aufwand
nach erfolgter Vergabe des Zuschusses. Durch die Vergabe in Form von Ausschreibungen
ist eine wettbewerbliche Allokation der Férdermittel méglich. Der Nachteil liegt allerdings
darin, dass Investitionszuschusse nur teilweise die Finanzierungslicke adressieren, da
mogliche Liucken bei operativen Kosten nicht erfasst werden.

2) Feste Pramie fir abgeschiedendes CO2:

Empfanger ist hier der Emittent. Die laufenden Kosten zur Dekarbonisierung mittels CCS
werden durch eine feste Pramie (als Zuschuss) abgedeckt, die an Emittenten pro abge-
schiedener Tonne CO;ausgezahlt wird. Die Pramie richtet sich dabei nach den Kosten ent-
lang der gesamten Wertschopfungskette inklusive CO; Transport und -Speicherung. Die
Pramie kann in einem wettbewerblichen Verfahren, z. B. Ausschreibungen, bestimmt wer-
den. Als europaisches Beispiel kann die Férderung von BECCS (Bio-Energy Carbon Cap-
ture and Storage) in Schweden angefiihrt werden. Der Vorteil liegt in der Méglichkeit einer
wettbewerblichen Vergabe der Férdermittel: eine Ausschreibung stellt sicher, dass Emitten-
ten mit den geringsten Kosten pro gespeicherter Tonne CO, geférdert werden. Der Nachteil
besteht darin, dass dadurch nur ein limitierter Beitrag zum Ausbau der CO; Transport- und
Speicherinfrastruktur geleistet wird (nur indirekt Uber die Kosten flr Transport und Speiche-
rung bei der Hohe der festen Pramie fir die Emittenten).

3) Variable Pramie fiir abgeschiedendes CO2:

Empfanger ist wiederum der Emittent. Im Unterschied zur festen Pramie wird bei der vari-
ablen Pramie die Differenz zwischen einem vereinbarten Vertragspreis und dem CO;
Marktpreis ausgeglichen. Dies erfolgt insbesondere durch Carbon Contracts for Difference
(CCfD). Liegt bei einem CCfD der Vertragspreis oberhalb des CO, Marktpreises, zahlt die
offentliche Hand eine Férderung an das Unternehmen. Ist der CO2 Marktpreis héher als der
Vertragspreis erfolgt eine Zahlung vom Unternehmen an die &ffentliche Hand. Als europai-
sches Beispiel konnen die Klimaschutzvertrage in Deutschland angeflihrt werden. Der Vor-
teil liegt in der Méglichkeit einer wettbewerblichen Vergabe der Férdermittel. Der Nachteil
besteht darin, dass es sich um ein vergleichsweise komplexes Modell handelt, das insbe-
sondere flr kleinere Emittenten mit relativ hohem administrativem Aufwand verbunden ist.

4) Starkere Ponalisierung (Bepreisung) des CO2-AusstoRes2:

Empfanger ist wiederum der Emittent. Eine starkere Bepreisung des CO, Ausstol3es durch
steigende CO; Preise erhéht die Anreize zur Dekarbonisierung und tragen zur SchlieRung
der Finanzierungsliicke bei. Mit der Ausweitung des EU-Emissionshandelssystems auf wei-
tere Sektoren, dem Auslaufen der freien Zuteilung von Emissionsrechten und der Reduk-
tion der Emissionsobergrenze kann mit deutlich ansteigenden CO; Preisen gerechnet wer-
den. Mit der Einflihrung eines europaischen Grenzausgleichsmechanismus fir CO; Emissi-
onen (CBAM) wird der europaische CO; Preis zukunftig auch auf Importe von bestimmten

2 Es handelt sich hierbei weniger um einen Férdermechanismus, sondern um einen regulatorischen
Anreiz, Emissionen zu verringern.
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COqintensiven Gutern in die EU angewandt. Durch den CBAM wird sichergestellt, dass Im-
porteure von bestimmten Gutern den gleichen CO- Preis auf die in ihren Produkten enthal-
tenen Emissionen entrichten missen wie inlandische Produzenten. Der Vorteil liegt darin,
dass ein hoher CO; Preis ein effizientes Preissignal fur die Vermeidung durch CO2durch
CCS setzen kann. Der Nachteil kann darin bestehen, dass insbesondere in einer Markt-
hochlaufphase ein erforderlicher starker Anstieg des CO- Preises auf politischen Wider-
stand stoft.

5) Langfristige Buchungen von Transport- (und Speicher-) Kapazitaten durch den Staat:

Adressanten sind Transport- und/oder Speicherbetreiber. Der Staat garantiert dabei eine
langfristige Abnahme einer festgelegten Menge an Transport- und Speicherkapazitat und
reduziert dadurch das Volumenrisiko fir Transport-/Speicherbetreiber. Als Beispiel kann
hier der Gasmarkt angefiihrt werden, wo langfristige Kapazitatsbuchungen Investitionen in
Gasleitungen ermdglichen. Der Vorteil liegt darin, dass durch langfristige Kapazitatsbu-
chungen planbare Erlése entstehen und dadurch Projekte erst ,bankable” werden. Der
Nachteil besteht darin, dass keine wettbewerbliche Vergabe der Foérdermittel erfolgt. Wenn
Punktquellen schlieRen und die langfristigen Buchungen noch nicht ausgelaufen sind,
muss der Staat hier weiterhin flr die Buchungen bezahlen selbst wenn kein CO2 mehr
transportiert wird.

6) Garantierte Renditen fiir Transport- (und Speicher-)-betreiber:

Adressanten sind Transport- und/oder Speicherbetreiber. Dabei wird den Transport- (und
Speicher-)-betreiber eine durch den Staat bzw. Regulierungsbehoérde festgelegte Rendite
auf das investierte Kapital garantiert. Auf dieser Basis werden fiir die jeweilige Regulie-
rungsperiode glltige Tarife fur die Nutzung der Transport- und Speicherinfrastruktur be-
stimmt. Grundsatzlich kommen zwar die Nutzer fir die Infrastrukturkosten auf, der Staat
garantiert aber die Kostenlibernahme fiir den Fall, dass die Nutzer die Kosten nicht tragen
koénnen. Dieses Modell wird im Vereinigten Konigreich flr die CCS Transport- und Spei-
cherinfrastruktur verwendet. Ein ahnliches Modell wird in Deutschland fur die Finanzierung
des Hochlaufes des Hz-Kernnetzes durch das sogenannte ,Amortisationskonto® verwendet.
Den H>-Netzbetreibern werden dabei Uber die Netzerlése aus vermarkteten Ho-Netzkapazi-
taten hinausgehende jahrliche Netzkosten durch eine Zwischenfinanzierung aus dem
Amortisationskonto aus staatlichen Mittel ausgeglichen. Eine Unterdeckung der Netzkosten
durch die Netzerlose kann bestehen, da in der Hochlaufphase die Netzentgelte durch die
Regulierungsbehdrde nicht-kostendeckend gesetzt werden, um bei anfanglich nur geringen
transportierten Mengen prohibitiv hohe Netzentgelte zu verhindern. Langfristig (bis spates-
tens 2055) soll die Zwischenfinanzierung durch kinftige die Netzkosten Ubersteigende
Netzerl6se wieder ausgeglichen werden.? Der Vorteil dieses Instruments liegt darin, dass
den Betreibern von CCS Transport — und Speicherinfrastruktur das Volumenrisiko durch
eine garantierte Rendite bzw. den Ausgleich der Unterdeckung bei den Netzkosten durch

3 Das Amortisationskonto wird spatestens 2055 ausgeglichen. Die Netzbetreiber tragen beim Ausgleich einen
Selbstbehalt  (vgl. https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/FAQ/Wassertstoff-Kernnetz/fag-wasserstoff-kern-
netz.html)
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staatliche Mittel abgenommen wird. Der Nachteil liegt im relativ hohen administrativen Auf-
wand zur Implementierung sowie in der detaillierten Ausgestaltung. Eine Herausforderung
kann auch die Sicherstellung der langfristigen Bindung durch den Staat zu diesem Modell
sein.

Aufgrund der frihen Entwicklungsstufe des CCS Marktes haben sich in der europaischen Praxis
noch keine ,Best-Practice“ Konzepte etabliert. Welche Férdermechanismen und in welcher Kombi-
nation fiir Osterreich am besten geeignet sind, wird stark von den Zielsetzungen einer kinftigen
CCS-Strategie abhangen. Es erscheint auch sinnvoll, die Eignung von Férdermechanismen, welche
fir den Hochlauf von Wasserstoff in Osterreich geplant sind, fiir den CCS Hochlauf zu evaluieren.

5.5 Rahmenbedingungen fiir CCS-Markt

Neben mdglichen Férdermechanismen fur den CCS-Markthochlauf sind auch noch grundsatzliche
Fragen zu den rechtlichen und regulatorischen Rahmenbedingungen zu beachten. Im Wesentlichen
betrifft dies:

¢ Marktplanung: Wie kann die Planung der CO; Infrastruktur derart erfolgen, dass Koordina-
tionsprobleme geldst und Synergieeffekte mit bestehenden Infrastrukturen bzw. Trassen
genutzt werden?

¢ Marktorganisation: Welche Rollen missen im CCS Markt definiert werden, insbesondere
um auch Marktmacht bei Wertschépfungsstufen mit natirlichem Monopol Charakter (z.B.
Transportinfrastruktur, Speicher) zu verhindern?

e Zugangsregulierung: Wie wird ein diskriminierungsfreier Zugang bei gleichzeitigem
Schaffen ausreichender Anreize flr Unternehmen, Investitionen in Transport- und Spei-
cherinfrastruktur zu tatigen?

¢ Bewilligungen/technische Regulierung: Wie kann ein méglichst effizientes und effektives
Bewilligungsverfahren fir Transport- und Speicherinfrastruktur sowie die Erstellung von
technischen Standards sichergestellt werden?

Auch hier zeigt die europaische Regulierungspraxis, dass sich noch keine ,Best practice” Konzepte
etabliert haben. Es finden sich unterschiedliche Ausgestaltungsvarianten, die teilweise auch lander-
spezifischen Faktoren geschuldet sind.

5.5.1 Marktplanung — Fokus auf CO, Transportnetz

Zur Marktplanung gehoéren zunachst die Grundsatze der CO, Transportnetzplanung. Die Marktpla-
nung ist in der Anfangsphase von Bedeutung, da beim Aufbau des CCS-Marktes das Koordinations-
problem zwischen allen Elementen der Wertschépfungskette geldst werden muss (,Henne-Ei-Prob-
lem®). Die Marktplanung umfasst dabei die Koordination mit anderen bestehenden und neu zu er-
stellenden Infrastrukturen (z.B. Speicher). Dazu gehort die Umwidmung oder gemeinsame Nutzung
von Trassen von Gasleitungen. Die koordinierte Marktplanung beeinflusst die Systemkosten von
CCS, z. B. Uiber den Nutzungsgrad von Synergieeffekten. Zur Marktplanung gehort auch die Anbin-
dung an das europaische CO, Transportnetz und -Speicher und eine diesbezigliche europaische
und internationale Koordination.

Die Marktplanung kann zentral oder dezentral erfolgen. Bei der zentrale Marktplanung erfolgt die
Planung der CO; Transportinfrastruktur durch eine zentrale Einheit bzw. wird durch eine zentrale
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Einheit koordiniert. Ein Beispiel fir eine stark zentrale Planung stellt das Vereinigte Kénigreich dar,
wo zundchst von staatlicher Seite zwei Cluster, in denen die CCS-Infrastruktur konzentriert und
staatlich geférdert umgesetzt wird, definiert wurden. Fir diese zwei Cluster wurde Lizenzen fir inte-
grierte Transport- und Speicherbetreiber vergeben, die den Aufbau der Infrastruktur im Detail planen
und umsetzen. Der Vorteil der zentralen Planung liegt darin, das Koordinationsproblem (,Henne-Ei-
Problem®) beim Markthochlauf zu I6sen. Der Nachteil kann darin bestehen, dass kleinere Initiativen
ggf. von Fordermechanismen abgeschnitten werden, wenn der Fokus auf vorab definierte Cluster
gelegt wird.

Bei der dezentralen Marktplanung koordinieren die potentiellen Betreiber der CO2-Transport und -
Speicherinfrastrukturen sowie Emittenten untereinander die Infrastrukturentwicklung. Der Aufbau
der CO: Infrastruktur basiert hier auf dezentralen ,Business-to-Business® Initiativen, wodurch auf die
spezifischen Anforderungen der Beteiligten eingegangen werden kann. Als Beispiel kann hier die
Niederlande angefiuihrt werden, wo die Planung der CO»-Transport- und Speicherinfrastruktur der
Initiative der Marktteilnehmer in einzelnen lokalen Clustern und Projekten Uberlassen wird. Der Vor-
teil der dezentralen Planung liegt darin, dass die die Marktteilnehmer tber die optimale Netzstruktur
abhangig von ihren Bedulrfnissen entscheiden. Der Nachteil kann allerdings gerade darin bestehen:
die CO: Infrastruktur fokussiert auf lokale Insellésungen und lasst dabei Synergieeffekte aufgrund
einer vorausschauenden gesamthaften Netzplanung (z.B. Skaleneffekte aus einer vorausschauen-
den groferen Dimensionierung des Netzes) unberucksichtigt.

5.5.2 Marktorganisation

Die Marktorganisation setzt den Rahmen. Sie definiert die verschiedenen Akteure im CCS Markt
sowie die Schnittstellen zwischen den Akteuren. Im Zusammenhang mit der CO: Infrastruktur
(Transport und Speicher) sind u.a. die Aufgaben der Transport- und Speicherbetreiber bei der Markt-
organisation zu bestimmen, der Grad der vertikalen Integration zwischen den CCS Wertschoépfungs-
stufen insbesondere zwischen CO.-Transport und Speicherung, inwieweit die Akteure selbst Sys-
temverantwortung lUbernehmen oder diese an einen Systemverantwortlichen abgeben und die
Marktaufsichtsbehorde.

Bei der Marktorganisation kann der Grad der detaillierten Eingriffstiefe unterschiedlich sein. Als
Beispiel fir einen hohen Grad der Eingriffstiefe kann beispielsweise das Vereinigte Kénigreich an-
gefuhrt werden. Hier werden auf Basis von definierten Cluster Lizenzen flr Transport und Speicher
an jeweils einen Betreiber je Cluster vergeben. Dieser wird auch als Systemverantwortlicher instal-
liert, dem u.a. die Aufgabe der Qualitatssicherung fur den Betrieb der Transport- und Speicherinfra-
struktur zukommt. Die Marktorganisation sieht hier die Transport.- und Speicherinfrastruktur bei ei-
nem Unternehmen vor. Fir die Marktaufsicht wird eine sektorspezifische Behdérde (Office of Gas
and Electricity Markets, Ofgem) eingesetzt, welche schon fir die Regulierung der Strom-, Gas- und
H2 Netze zustandig ist. Als Beispiel fur eine geringe Eingriffstiefe konnen erneut die Niederlande
angeflhrt werden, wo es keine spezifischen Vorgaben zu Entflechtung, Systemverantwortlichen und
eine Marktaufsichtsbehérde gibt. Die Vor- und Nachteile vom Grad der detaillierten Eingriffstiefe sind
sehr ahnlich zu denen zur zentralen und dezentralen Marktplanung.
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5.5.3 Marktzugangsregulierung

Das CO.-Transportnetz ist ahnlich wie Energienetze (Strom, Gas, H2) als ein natirliches Monopol
zu sehen, weshalb der diskriminierungsfreie Zugang zu dem CO2-Transportnetz sichergestellt wer-
den muss. Bei der konkreten Ausgestaltung kann erneut zwischen dem Grad der Eingriffstiefe (sek-
torspezifische vs. nicht-sektorspezifische Regulierung) unterschieden werden.

Der Zugang zum COz-Transportnetz kann durch eine sektorspezifische Regulierung mit einem
regulierten Netzzugang mit regulierten Entgelten erfolgen. Unter die sektorspezifische Regulierung
kénnen auch Regelungen zur Entflechtung zwischen den Wertschépfungsstufen (z.B. Transport und
Speicher) fallen. Beispielsweise besteht im Vereinigten Konigreich ein stark reguliertes Modell fur
den Zugang zur CO,-Transport- und Speicherinfrastruktur, das sich an die Regulierung der Strom-
und Gasnetze anlehnt. Grundlage der regulierten Entgelte fur den Zugang zur CO2-Transport- und
Speicherinfrastruktur sind dabei effiziente Betriebs- und Kapitalkosten. Die Regulierung umfasst hier
auch Vorgaben zur Tarifstruktur. Fur die Ausgestaltung und Umsetzung der Regulierung ist hier
Ofgem, welche auch schon fiir die Regulierung der Strom-, Gas- und H>-Netze zustandig ist, ver-
antwortlich.

Der Zugang zum COz-Transportnetz kann einer nicht-sektorspezifischen Regulierung unterlie-
gen. Hier erfolgt der diskriminierungsfreie Zugang beispielweise durch das allgemeine Wettbewerbs-
recht (z.B. Verbot des Missbrauchs einer marktbeherrschenden Stellung). In den Niederlanden sind
aktuell keine regulierten Tarife fur Transport und Speicherung von CO: geplant. Stattdessen sollen
private und staatliche Unternehmen (bilaterale) Vereinbarungen tber Tarife entlang der gesamten
Wertschdpfungskette treffen. Hier erfolgt nur die Einschrankung durch das Bergbaugesetz, dass die
Betreiber von CO2-Netzen verpflichtet, Dritten einen diskriminierungsfreien Netzzugang zu gewah-
ren.

5.5.4 Technische Regulierungen und Bewilligungen

Technische Regulierungen sind unabhangig von den Marktregulierungen zu gestalten. Grundlage
fur den Bau und Betrieb von Anlagen sind technische Standards, um technische Kompatibilitat zu
gewahrleisten und Sicherheitsvorgaben zu erflllen. Hier sind die die geltenden europaischen Si-
cherheits- und CO»-Qualitadtsvorgaben zu beachten. Fir die EU-Lander definiert die CCS-Richtlinie
(2009/31/EG) Monitoring-Vorgaben mit Blick auf mégliche Leckage von Speicherstatten sowie wei-
tere Sicherheitsaspekte.*

Zwingend sind national einheitliche technische Standards, die zur Gewahrleistung der Interoperabi-
litét die europaischen Sicherheits- und Qualitatsvorgaben spiegeln. Neben den technischen Regu-
lierungen fur die Infrastruktur stellen sich auf der technischen Ebene Fragen zu CO2-Qualitaten. Im
Vereinigten Koénigreich ist beispielsweise festgelegt, dass die Nutzer bei der Einspeisung in die
Transportnetze fur die Einhaltung der geforderten CO2-Qualitat verantwortlich sind. Auf EU-Ebene
werden entsprechende Regelungen im Rahmen von Folgeaktivitaten zur Industrial Carbon Manage-
ment Strategy erwartet.

4 Richtlinie 2009/31/EG, https://eur-lex.europa.eu/LexUriServ/LexUriServ.do?uri=0J:L:2009:140:0114:0135:de:PDF
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Technische Regulierungen missen sich auch auf Vorgaben zur Umwidmung von bestehender
Gasinfrastruktur auf CO.-Transport-/Speicherinfrastruktur beziehen.

Bewilligungen sind die Voraussetzungen fiir den Bau von CO; Transportinfrastrukturen (sowie der
Speicherinfrastruktur). Hier sind entsprechende Regelungen erforderlich, die einen effizienten Be-
willigungsprozess sicherstellen.

5.6 Learnings — Okonomische Rahmenbedingungen

Fir die 6konomischen Rahmenbedingungen lassen sich auf Basis der Daten anderer europaischer
Lander die folgenden Key-learings ableiten, welche bei der Gestaltung der dkonomischen und regu-
latorischen Rahmenbedingungen fiir CCS in Osterreich beachtet werden sollten:

Europaische Staaten formulieren CCS/CCU Strategien mit konkreten Zielsetzungen und
Eckpunkten fir die Umsetzung. Diese dienen als Leitfaden fur die Detaillierung von kon-
kreten regulatorischen und regulatorischen MaRnahmen sowie fir FérdermaRnahmen. Die
nationalen CCS/CCU Strategien sind durch Landerspezifika gepragt, was bei deren Anwen-
dung auf Osterreich berlicksichtigt werden sollte.

EU-Emissionshandel (EU ETS) setzt zwar bereits Anreize zum Einsatz von CCS/CCU.
Wenn allerdings der CO.-Preis alleine fiir Wirtschaftlichkeit von CCS/CCU-Technologien
nicht ausreicht, sind staatliche FérdermaBnamen zum Markthochlauf erforderlich.

Da es sich um einen Hochlauf eines neuen Marktes handelt, sollten die staatlichen Forder-
mafRnahmen alle Wertschopfungsstufen abdecken bzw. mitdenken, damit das Koordinati-
onsproblem zwischen Emittenten und Transport-/Speicherbetreiber effizient geldst wird.

Neben Malinahmen zum Markthochlauf sollte der rechtliche und regulatorische Rahmen
noch weitere zentrale Aspekte umfassen:

o Marktorganisation (Rollen im CCS/CCU Markt)
o Marktplanung, insbesondere im Hinblick auf Transport und Speicherinfrastruktur
o Regelungen zum Netzzugang

o Bewilligungsverfahren fir CCS/CCU Transport und Speicherinfrastruktur und techni-
sche Regelungen
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6 AUSBLICK UND EMPFEHLUNGEN

In Abbildung 6-1 wird ein Zeitplan der friihestmdglichen Umsetzung fiir Abscheidung, Transport und
Speicherung von COz in Osterreich und tiber die Grenzen skizziert. Diese Zeitlinien sind das Resul-
tat von detaillierten Gesprachen mit den mdglichen Einspeisern, CO2-Nutzern und Speicherbetrei-
bern sowie mdglichen Netzbetreibern im In- und Ausland. Auf Grund des in der Natur der Sache
liegenden, funktional seriellen Zusammenhanges mussen alle Stakeholder in koordinierter Weise
am Aufbau der gesamten COgz-Infrastrukturkette arbeiten. Zusatzlich wird dadurch Planungs- und
Investitionssicherheit auch an Nachbarlander signalisiert, welche eine Weiterleitungsmaglichkeit be-
schleunigen kann. Der erste Schritt dieser Kette ist die Klarstellung der rechtlichen und regulatori-

schen Rahmenbedingungen.

Detailstudien inkl. Genehmigungen Bau des CO,-Netzes Pipeline in Betrieb
Gonnecting Europe Facility (Studie und Errichtung) (inkl. Export)

Errichtung der
osterreichischen
Speicheranlagen

Einspeicherung in
Osterreich

Osterreich und

. " q Detailstudien inkl.
Speicherung in P AIT E Genehmigungen
international

2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036

Abbildung 6-1 Mdéglicher Ubergeordneter Zeitplan flr CO2-Einspeiser, Pipeline-Errichtung und Einspeicherung

Der skizzierte Zeitplan stellt die schnellstmégliche Realisierung der CO.-Infrastruktur Osterreichs
dar, welche nur erreicht werden kann, wenn bereits 2024 mit konkreten Schritten begonnen wird.
Der limitierende Faktor stellt das CO.-Netz an sich dar. Die friihestmoégliche Inbetriebnahme des
CO.-Netzes kann 2033 erfolgen. Sofern eine entsprechende Sicherheit gegeben ist, dass das Netz
tatsachlich verfligbar sein wird, kédnnen die Emittenten die CO2-Abscheideanlagen ebenfalls bis
2033 errichten und in Betrieb nehmen. Die bendtigte jahrliche Einspeicherrate wird von den dster-
reichischen Speichern frihestens 2035 erreicht, reicht jedoch auch im Vollausbau nicht aus, um die
Osterreichischen Klimaziele erreichen zu kénnen. Daher ist eine Anbindung an internationale CO»-
Netze erforderlich, die eine Verbindung zu ausreichend groRen Lagerstatten bieten.
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6.1 Empfehlungen

Im Folgenden sind die erforderlichen Schritte zur Realisierung einer funktionierenden CO; Trans-
portkette zusammengefasst. Die wichtigsten Bereiche sind Regulatorik und Finanzierung. Details
und Griinde sind in den jeweiligen Abschnitten zu finden.

Regulatorik, Genehmigungen, Rahmenbedingungen

Festlegung des regulatorischen Rahmens fir Betrieb und Errichtung des Netzes
Festlegung der normativen Rahmenbedingungen

Insbesondere zu erforderlichen Qualitaten bzw. Reinheiten, vergleiche ISO TC 265, DVGW
C260 CO2-Specs, DVGW C491 Anlagen im Transportsystem

Festlegung der notwendigen Genehmigungsverfahren

Insbesondere: Raumordnungsverfahren und Planfeststellungsverfahren

Festlegung der regulativen Rahmenbedingungen zur Bilanzierung und Zertifizierung von CO-
Insbesondere: CO2>-Fussabdruck-Berechnung fir biogenes/geogenes/fossiles CO2 und Bilan-
zierung von biogenem CO- fur CDR, CCU im EU-ETS, in Abstimmung mit europaischen Syste-

men.

Wirtschaftliche Rahmenbedingungen

e Klarung der Frage der Finanzierung der Netzerrichtungskosten

O

O

Erarbeitung eines madglichen ,Amortisationskontos® analog zum deutschen Hz-Netz
Einwerbung von europaischen Mitteln (insb. Connecting Europe Facility (CEF) und
Project of Common Interest (PCl) - inkl. Abstimmung mit den méglichen und not-

wendigen auslandischen Partnern

e Ausarbeitung von Marktmodellen zum Netzbetrieb und Refinanzierung der Netzerrichtung

Insbesondere ein Tarifsystem: Empfehlung fiir Osterreich: ,Postage stamp tariff system*
mit Mengen- (und Druck), aber nicht Distanz-Abhangiger Vergebuhrung mittels “freely allo-
cable entry-exit capacities” (kein “capacity weighted distance tariff system”).

Durchfiihrung einer detaillierteren Netzplanungs-Studie (,,pre-FEED“-Niveau) als Grundlage
fur weitere technische und wirtschaftliche Entscheidungen

e Festlegung der Aufgaben des zukinftigen CO2-Netzes und verbindliche Zusagen von

O

COz-Einspeisern (fossil, geogen und biogen) in hoher zeitlicher (jahrlich) und értlicher
Auflésung

CO2-Nutzern (CCU und CDR) in hoher zeitlicher (jahrlich) und &rtlicher Auflésung

Osterreichischen CO.-Speichebetreibern in hoher zeitlicher (jahrlich) und ortlicher
Auflésung

notwenigen Exportkapazitaten in hoher zeitlicher (jahrlich) Auflésung fur unterschied-
liche mdgliche Exportrouten (insb. Deutschland, Italien/Slowenien, ostwarts)

Mitbetrachtung der dezentralen und stark regionalisierten biogenen CO2 Quellen aus
Biogasanlagen
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Die Ausarbeitung soll im Einklang mit europaischen und 6sterr. Rahmenbedingungen und
Gesetzen erfolgen, (z.B. Carbon Management Strategie, Quoten fur CO.-neutrale Energie-
trager und —stoffe (REDIII, EGG, EU-SAF-Quote), CDR-Mengen unter Berlicksichtigung von
LULUCF, EU- und O-CO,-Speichergesetze, etc...)

Erarbeitung von unterschiedlichen Mengen- und Betriebsszenarien flr die detaillierte Netz-
planung

Erarbeitung einer detaillierten Netzplanung in hoher zeitlicher und 6rtlicher Auflésung,

Definition der technischen Randbedingungen wie CO,-Spezifikationen, Aggregatszustande,
Dricke, Temperaturen, und einer Risikobewertung von Leckagen

Weitere Erkenntnisse sowie Empfehlungen dieser Studie sind:

Eine der groften Hiirden fiir Industrieprojekte sind, neben der Kosten, der fehlende re-
gulatorische Rahmen und somit Planungs- und Rechtssicherheit (national & auf EU-
Ebene).

Ein reguliertes Netz mit freiem Zugang und Handel wird empfohlen.

Zur Schaffung des regulatorischen Rahmens wird die Ausarbeitung eines CO2 Markt- und
Organisationsgesetzes empfohlen. Entweder als komplett neue Materie oder als Angliede-
rung an ein bestehendes Regulativ. Auf Grund des bisher vélligen Fehlens dieser Regulatorik
werden hier nur die grofden Punkte genannt:

o Rollen der Marktteilnehmer

o Eine zentrale Stelle fir die Marktplanung und Netzplanung
o Netzzugang, Kapazitatsvergabe

o Tarif- und Finanzierungsmodell

o Eine zentrale Behdrde fur die Genehmigung des Anlagenrechts & Festlegung der
notwendigen Genehmigungsverfahren

o Regelung des operativen Betriebes und normative Rahmenbedingungen
o Anwendbarkeit von technischen Regeln und Normen
o Uberragendes offentliches Interesse

¢ Die Anbindung an das Ausland, insbesondere Deutschland, kann frihestens 2033 erfol-
gen, aber auch spater. Je nachdem wie attraktiv der 6sterreichische Markt ist und
wie realistisch die Errichtung des 6sterreichischen CO2-Netzes gesehen wird, wer-
den insbesondere in Deutschland Projekte mit anderen Nachbarstaaten eventuell
praferiert und die Anbindung an Osterreich erfolgt erst Ende 2030 oder spiter, was
letztendlich die Erreichung der 6sterr. Klimaziele stark gefahrdet.

e Das Netzist fir CCS, CCU und CDR gleichermalien wichtig.

o Der zusatzliche Energiebedarf flir Abscheidung von 4 bis 27 TWh (hauptsachlich ther-
misch) und Transport von 2 - 3 TWh (elektrisch) muss statistisch, planerisch und in nati-
onalen Bilanzen und Erzeugungszielen berlcksichtigt werden.
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FTI-Pilotprojekte, insbesondere auch Demonstratoren zur Abscheidung, sind in Abstim-
mung mit dem Gesamtkonzept erforderlich.

Das riesige biogene CO; Potential von Biogasanlagen wurde bei der Netzberechnung in
dieser Studie nicht berucksichtigt, kann aber die biogenen Mengen im Netz zusatzlich
malfdgeblich erhéhen und somit zu einer geadnderten Dimensionierung fuhren. Dieses
sehr dezentrale Potential gilt es weiter zu verfolgen und bei der Netzplanung zu bertck-
sichtigen, da einerseits bei der Aufbereitung von Biogas, welches bereits einen CO; An-
teil von ca. 50% besitzt, zu Biomethan schon das CO, mit vergleichsweise geringem
Energieeinsatz abgeschieden wird. Dieses abgeschiedene CO, verflgt nach der Aufbe-
reitung Uber eine sehr hohe Reinheit und wird aktuell in die Atmosphare emittiert. Die
dezentrale Verteilung der Biogasanlagen muss jedoch bei der zukinftigen Netzplanung
mitbericksichtigt werden.

Zentrale Fragen, welche auflerdem geklart werden missen:

o Struktur des Business Modells zur Abscheidung und Transport von fir die Ostrr.
Klimaneutralitat erforderlichen ca. 6,3 Mt/a CO,, biogener Quellen. Bspw. in Form
eines Zertifikatsystems.

o Wie sieht das Marktmodell eines solchen Zertifikathandels auf Europdischer
Ebene aus? Kann z.B. ein geogener Emittent einem biogenen Emittenten fiir die Ab-
scheidung Zertifikate zum Ausgleich abkaufen (weil das in Summe fur Beide glnsti-
ger, und damit auch gesamt 6konomisch gunstiger ist)?
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9 ANHANG

In Tabelle 9-1 und Tabelle 9-2 sind die Parameter zur Berechnung der Kosten flir den Bahn- und
LKW-Transport zusammengefasst.

Tabelle 9-1: Parameter zur Berechnung der Kosten fiir den Bahntransport

Parameter fiir den Bahntransport Wert Einheit
Kapazitat 62 t/Waggon
Abschreibdauer 20 | Jahre
WACC 7| %
Strecke 113 | km
OPEX 0,032 | €/t/km
CAPEX 17.501 | k€

Tabelle 9-2: Parameter fiir die Berechnung der Kosten fir den LKW-Transport

Parameter fiir den LKW-Transport Wert ‘ Einheit
Kapazitat 18 /LKW
Abschreibdauer 10 Jahre

WACC 7| %

Strecke 85 | km

CAPEX 295.218 | €

OPEX 5 | %CAPEX
Treibstoffkosten 0,67 €/km
Fahrerkosten 84.348 | €/Jahr/Fahrer
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