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1 Einfihrung

Im IKARUS-Projekt des BMFT (Teilprojekt 3)! soll u.a. eine konsistente Datenbasis
zu klimarelevanten Schadstoffen fiir die Bundesrepublik Deutschland geschaffen
werden. Aufgrund der globalen Wirkung von Treibhausgasen (THG) ist es hierbei
wichtig, auch die bei der Bereitstellung von Energietrdgern im Ausland
entstehenden, vorgelagerten THG-Emissionen zu erfassen und in diese Datenbasis
einzubeziehen. Diese Emissionen des Energietrager-Imports konnen der BRD ange-
rechnet werden und liegen in der GroBenordnung von mindestens 10% der
direkten THG-Emissionen in der BRD.

Das Oko-Institut fithrt seit 1982 Grundlagenarbeiten zum Themengebiet
Energie/Umwelt durch und erstellt dabei u.a. Datenbasen und EDV-Hilfsmittel, die
seit 1987 auch fir die Klimadiskussion entwickelt werden. Im Rahmen des sog.
GEMIS-Projekts wurde 1989 ein Computerprogramm fir umweltbezogene
Analysen und Vergleiche von Energiesystemen zur Bereitstellung von Wéarme und
Elektrizitat entwickelt, dessen Datenbasis neben energetischen KenngroSen auch
Emissionsdaten fiir SO,, NO,, Staub, Halogene und CO, enthilt (vgl. OKO/GhK
1989). Das Programm wurde im Auftrag der Klima-Enquéte-Kommission weiter-
entwickelt und um zusitzliche klimarelevante Emissionen erweitert (vgl. OKO
1989).

Im Zuge einer Aktualisierung von GEMIS zur Version 2.0 wurde 1992 die gesamte
Datenbasis tiberarbeitet und dabei der internationale Wissensstand zum Zeit-
horizont Sommer 1992 einbezogen (vgl. OKO/GhK 1992).

Im Rahmen der IKARUS-Studie des BMFT untersuchte das Oko-Institut nunmehr im
Unterauftrag fir das DIW den heutigen Kenntnisstand fir die tuber
Energieimporte vermittelten THG-Emissionen im Ausland. Weiterhin war das
Wissen durch gezielte Recherchen zu erweitern, wobei das Schwergewicht auf die
Analyse von Emissionensdaten zu Kohlendioxid (CO,) und Methan (CH,) zu legen
war.

Vor diesem Hintergrund umfafte die vorliegende Untersuchung

o die Datenbasis des Computermodells GEMIS Version 2.0 uber Emissionen
beim Import von Energietrdgern disaggregiert und fir Dritte nachvollziehbar
aufzubereiten und zu dokumentieren, wobei auch Datenunsicherheiten
kenntlich zu machen waren,

o aktualisierte Daten aus der Literatur (Stand Dezember 1992) verfiigbar zu
machen,

e durch Expertenbefragung im Ausland die o.g. Daten abzusichern bzw. zu
erganzen und die Bandbreite der gefundenen Werte darzustellen,

o alle Emissionsdaten fiir die Zeithorizonte 1989, 2005 und 2020 in spezifischen
sowie regional differenzierten Werten aufzufiihren.

1 zu den im Text verwendeten Abkiirzungen und Akronymen vgl. das Abkiirzungsverzeichnis am
Berichtsende.
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Der Analyseumfang der Untersuchung betraf die folgenden Treibhausgase:
e CO, und CHy4 (Schwerpunkt der Analyse)
e SO,, NO, (als NO,) und N,O
e CO und NMVOC

Die ebenfalls treibhauswirksamen FCKW wurden aufgrund extremer
Datenunsicherheiten und nur vereinzelt vorliegender Werte nicht in die
Untersuchung einbezogen?2.

In der Untersuchung wurden die folgenden Energietrdger bertcksichtigt (in
Klammern jeweils Exportlander/Herkunftsregion):

o Stein- und Braunkohlen (Australien, GUS, Polen, Stidafrika, USA)
o Erdgas (Holland, Norwegen/Danemark, GUS)

e LNG (Algerien)

e Rohol (Nordsee, OPEC, GUS)

o raffinierte Erdolprodukte, d.h. Benzin, Heizol EL+S, Diesel/Kerosin, Flissiggas
(Holland, Norwegen, OPEC, GUS)

o Uran (Afrika, Australien, GUS, Kanada, USA)

Als ProzeBschritte wurden Foérderung, Aufbereitung, Primdrenergietransport,
Umwandlung zZu Sekundérenergien sowie Sekundéirenergietransport
berticksichtigt. Die dabei jeweils nachgefragten Hilfsenergien sowie daraus
resultierende Emissionen wurden linder- bzw. regionsspezifisch miterfal3t. Fur
Uran war die ProzeB3kette nur bis zur Bereitstellung von Yellowcake zu erfassen,
da die folgenden ProzefBschritte in einer anderen IKARUS-Teilstudie bearbeitet
werden.

2 Diese Vernachldssigung beriihrt die Aussagegiite von Datenbasen zu energiebedingten TGH-Emissionen
nur unwesentlich, da globale Abschdtzungen zeigten, daf3 der iiberwiegende Emissionsursache fiir FCKW
im Bereich industrieller Produktion bzw. Nutzung FCKW-haltiger Produkte sowie vereinzelt im Klein-
verbrauch liegen und keinen direkten Bezug zum Energieumsatz aufweisen. Fir eine Darstellung des
Wissensstands zu FCKW vgl. OKO 1993b.
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2 Methodische Vorbemerkungen

Eine Datenbasis fiir Lebenszyklen von Energiesystemen sollte alle relevanten
physikalisch-chemischen Aktivitdten einbeziehen, die mit der Bereitstellung von
Energiedienstleistungen verbunden sind - unter Beriicksichtigung aller relevanten
Transportschritte sowie der Material- und Hilfsproduktherstellung. Dieser
umfassende Ansatz wird jedoch im IKARUS-Projekt nicht verfolgt, sondern die
Materialvorleistung sowie Hilfsmaterialien ausgeblendet3. Es wird somit fiir die
Bereitstellung eines Energietragers frei Grenze der Weg zurick bis zur
Gewinnung von Priméirenergien - hier die Olférderung - verfolgt, wobei alle
Umwandlungs- und Transportvorgdnge mitbetrachtet werden, die zur Bereit-
stellung des Stroms bzw. des DieselOls notwendig sind, d.h. auch Hilfsenergien
und die sie bereitstellenden Prozesse - nicht aber Materialvorleistungen. Wenn im
0.g. Beispiel ein Kraftwerk die Diensteistung "1 TJ Strom" bzw. ein Tankwagen die
Dienstleistung "1 TJ Dieseldl" bereitstellt, sind jeweils verschiedene Prozesse
"vorgelagert". @ Dabei konnen auch "Schleifen" zwischen diesen Prozessen
bestehen, z.B. Strom als Hilfsenergie fur die Raffinerie.

Das folgende Bild zeigt diese ProzefBketten in vereinfachter Form.

3 Das GEMIS-Computerprogramm ermdglicht demgegentiber, die quantifizierbaren Umweltaspekte von
Energie-, Verkehrs- und Materialprozessen in einer konsistenten und integrierten Weise zu erfassen und
dabei auch Materialvorleistungen sowie Hilfsmaterialien abzubilden (vgl. 0KO/GhK 1992).
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Bild 1 Schema  einer ProzefBkette ohne  Materialvorleistungen  und
Hilfsmaterialien
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Eine wichtige Forderung an konsistente Datenbasen zur Beschreibung von
Energiesystemen ist, alle Prozesse auf allen Ebenen von Prozefketten unter den
gleichen Rahmenbedingungen zu betrachten. Um den Rechercheaufwand fir die
ausldandischen Prozesse der Energiebereitstellung zu begrenzen, wurde in der
vorligenden Arbeit fir die vorgelagerten ProzeBketten vereinfachend Daten
ermittelt, die typische Betriebsbedingungen abbilden.

Diese Vereinfachung betrifft alle Prozesse, die indirekt zur Bereitstellung von
Brenn- und Treibstoffen dienen. Eine Ausnahme hiervon wurde nur gemacht,
wenn sich Hilfsprozesse durch absehbare Entwicklungen (z.B. technische
Verbesserungen) dndern. Dies ist insbesondere fiir Kraftwerke der Fall, die in der
vorliegenden Arbeit zeitpunktspezifisch betrachtet werden: je nach zeitlicher
Randbedingung sind die Nutzungsgrade dieser Prozesse, die Emissionsminde-
rungstechniken usw. verschieden, und auch die Erzeugungsanteile der Kraftwerke
im jeweiligen Stromnetz sind unterschiedlich.
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Weitere Vereinfachungen muflten bezliglich Anlagen und Brennstoffen im
Ausland gemacht werden. Dies resultiert aus der teilweise sehr liickenhaften
Datenbasis fiir einige ProzeBketten im Ausland. Die Bilanzierung fir derartige
ProzeB3ketten wird oft zu groBeren Fehlern fiihren als beim Ansatz
vereinfachender ProzeBketten4. Gleiches gilt fiir Brennstoffe. Im Regelfall werden
in dieser Arbeit die Charakteristika der importierten Energietrdger auch fiur die
ProzeBketten der Exportlander zugrundegelegt. In diesen Landern werden jedoch
teilweise Energietrdger mit anderen Eigenschaften eingesetzt>. Der damit
implizierte systematische Fehler ist aufgrund von Sensitivitdtsanalysen wiederum
im Regelfall vernachldssigbar. Die Elementaranalysen der unterstellten
Brennstoffe sind im Anhang 1 zusammengestellt.

Die Emissionswerte fiir Verbrennungsanlagen wurden tuber "echte"
Emissionswerte, d.h. Angaben in Milligramm je Normkubikmeter Abgas bestimmt.
In dieser Arbeit werden jedoch nur die daraus errechneten Emissionsfaktoren je
Energieeinheit des Inputs ausgewiesen. Aus dieser Tatsache ergeben sich die
aufgrund unterschiedlicher Heizwerte teilweise stark differierenden Emissions-
Angaben fiir vergleichbare Anlagen bei unterschiedlichem Brennstoffeinsatz.

Alle Emissionsdaten und ein Teil der energiewirtschaftlichen Strukturdaten fir
Osteuropa konnten nur abgeschdtzt werden. Obwohl fiir einzelne Parameter
durchaus origindre Daten vorlagen, ist jedoch die Frage der Reprdsentativitat
(gerade im Bereich der GUS) noch vollig ungeklart. Hier bleibt ein erheblicher
Forschungsbedarf zu konstatieren (vgl. Kapitel 8).

Die Fortschreibung der Daten fiir die Jahre 2005 und 2020 ist ebenfalls von
starken Unsicherheiten gepréagt. So ist heute in vielen Féllen keineswegs absehbar,
inwieweit Sanierungs- oder Modernisierungsmaf3nahmen tatsachlich
unternommen werden (konnen). Die impliziten Annahmen tuber die
wirtschaftlichen Rahmenbedingungen in Osteuropa der ndchsten 10-30 Jahre
fihren daher im Rahmen der vorliegenden Arbeit zu zwar plausiblen, jedoch nur
ungeniigend belastbaren Ergebnissen der Emissionsbilanzierung.

4 Als Beispiel hierfiir soll der Bahntransport von Kohle in Ubersee dienen. Die Kohleziige werden in
Australien, Siidafrika und in den USA vorwiegend von dieselelektrischen Lokomotiven gezogen. Da fiir
diesen einen Prozef3 der Aufbau einer kompletten Mineraldl-ProzeBkette fiir Australien, Siidafrika und die
USA sowohl vom Aufwand her als auch hinsichtlich der erheblichen Datenunsicherheiten unzweckméBig
erschien, wurde durchgéngig eine elektrische Traktion unterstellt, da die ProzeBkette hierfiir
(Hilfsenergiebedarf Bergbau) ohnehin recherchiert werden mufte.

5 Als Beispiel sei hier Stidafrika genannt, wo in den Kraftwerken groBtenteils Kohle direkt aus der Mine
genutzt wird, wédhrend die Exportkohle einer Aufbereitung unterzogen wird. Ein weiteres Beispiel ist die
GUS, wo fiir den Export Mineraldle mit geringeren Schwefelgehalten eingesetzt werden als bei der
Inlandsnutzung.
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3 Zuordnung von Hilfsenergien sowie Neben- und Koppel-
produkten

Zu beachten ist bei den vorgelegten Daten des GEMIS-Projekts, daf3 die Methodik
zur Einbeziehung von Hilfsenergien sowie ggf. zu Gutschriften von
Koppelprodukten in dieser Untersuchung generell davon ausgeht, daf3

o die real von Prozessen genutzten Hilfsenergietrdger verwendet werden, z.B.
bei Raffinerien die ProzeBwdrme {iber 0l- oder gasbefeuerte Kessel
bereitgestellt wird und Hilfsantriebe nicht aus dem Prozef3 selbst, sondern
vom Stromnetz beliefert werden,

e der gesamte Energieaufwand und alle Umweltaspekte fiir einen Prozef3 dem
bereitgestellten (Haupt)Produkt zugerechnet werden, so da3 Nebenprodukte
als "emissionsfrei" und "frei von Energieaufwendungen" bewertet werden®.

Diese Methodik sieht also davon ab, die von einem ProzeB3 bereitgestellten
Energietrdger oder sonstige Produkte gleich wieder als Hilfsenergien oder
Hilfsstoffe auf der gleichen ProzeBstufe einzusetzen, sofern keine tatsdchliche
Prozefintegration vorliegt.

Beispiele fiir integrierte Prozesse sind Gaspipelines, die als Hilfsenergie Kompres-
sionsarbeit benotigen. Diese Hilfsenergie wird durch Verdichter (Gasturbinen)
bereitgestellt, die ihren Brennstoff direkt aus der Pipeline beziehen, da dies den
Verhaltnissen in der Realitat entspricht.

Dagegen wird z.B. Strom fir Raffinerien durch Fremdenergie (Stromnetz)
bereitgestellt und nicht durch die Verbrennung des bereitgestellten Ols in einem
Raffineriekraftwerk. Nach dieser Logik wird auch die Transportenergie z.B. fir die
Verteilung von Kohleprodukten durch "Fremdenergie" - hier konventioneller
Dieselkraftstoff - gedeckt und nicht durch Treibstoff aus Kohleverfliissigung o.4..
Eine wichtige Rolle spielt diese methodische Festlequng auch bei der ProzeBkette
fir Atomenergie, in der bendétigter Hilfsstrom z.B. fiir die Urananreicherung nicht
durch ein Atomkraftwerk, sondern durch typische stromliefernde Prozesse
(Stromnetz) bereitgestellt wird.

Diese Zuordnung erfolgt, um die Bereitstellung der in den ProzeBketten
nachgefragten Hilfsenergien auf die vorwiegend 6konomisch und technisch
begriindeten realen Verhéltnisse hin abzubilden?.

6 Diese Aussage gqilt allgemein fiir das GEMIS-Modell, im Rahmen dieser Arbeit werden jedoch
Nebenprodukte bilanziert.

7 Der Ansatz ist fir die hier betrachteten fossilen Energietrdger weniger wichtig, da mit Ausnahme von

Strom {iberwiegend eine Prozeflintegration von Hilfsenergien erfolgt. Bei anderen Energietrdgern -
insbesondere Biomasse , Wasserstoff und Uran - sind jedoch Hilfsenergien (und Materialvorleistungen) oft
die relevanten emissionsverursachenden Prozesse fiir Treibhausgase, soda3 ihre Modellierung dem o.g.
Grundsatz folgen muB (vgl. ndher OKO/GhK 1992).
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4 Definition und Emissionen der Hilfsenergieprozesse

Die in der vorliegenden Untersuchung analysierten Emissionen des Energie-
Imports in die Bundesrepublik Deutschland werden wesentlich nicht durch die
Nutzung (Verbrennung) der gelieferten Energietrager selbst verursacht, sondern
durch die zu ihrer Bereitstellung erforderlichen Hilfsprozesse.

4.1 Abgrenzung

Um den EinfluB3 dieser Hilfsenergien auf die Emissionen zu analysieren, wird im
folgenden eine Trennung zwischen den direkten Emissionen von Prozessen zur
Bereitstellung von Energietrdgern und den indirekten, tber Hilfsenergien
vermittelten Emissionen durchgefiihrt.

Direkte Emissionen sind z.B. die THG-Freisetzungen des Kohlebergbaus (CH4) oder
die bei der Olférderung durch Abfackeln entstehenden Schadstoffe. Diese werden
energietrdager-, regionen- und zeitpunktbezogen im Kapitel 4 diskutiert.

Demgegentiiber koénnen die indirekten Emissionen wiederum auf Prozesse
zuriuckgefithrt werden, die direkt Brenn- und Treibstoffe einsetzen, um die
Hilfsenergien bereitzustellen. Als wesentliche Typen von Hilfsenergien werden
nachfolgend Strombereitstellung, ProzeBwéarme und Transporte behandelt.

4.2 Strombereitstellung

Der erste Typ von Hilfsenergien ist die Strombereitstellung fiir "generelle"
Anwendungen, insbesondere Hilfsstrombedarfe. Hierzu werden fir ausldndische
Kraftwerke eigene Daten verwendet, die auf spezifischen Brennstoff- und
Technikdaten beruhen. Fiir die Stromverteilung im Ausland wurden ebenfalls
landesspezifische Werte abgeschatzt.

4.2.1 Strombereitstellung in Australien und den USA

In der vorliegenden Arbeit werden Energieimporte aus Australien und den USA
nur fir Steinkohle betrachtet. Daher sollen vereinfachend keine eigenen
Kraftwerks-Mixe definiert werden, sondern ein typisches Kohlekraftwerk als
Lieferant fir den Kohlebergbau sowie fiir elektrifizierte Bahnstrecken
angenommen werden. Die Qualitit der dort verbrannten Kohle wurde
entsprechend den Exportsorten definiert, fiir den Kraftwerkseinsatz wurde eine
Kohle unterstellt, die dem gewichteten Mix aus australischer und
nordamerikanischer Steinkohle entspricht (siehe Anhang 1). In der folgenden
Tabelle sind typische Emissionswerte fiir diese Steinkohle-Kraftwerke aufgefiihrt.
Als wesentliche Anderungen werden bis zum Jahr 2005 die Einfiihrung von
Entschwefelungsanlagen sowie PrimdrmafBnahmen zur NO,-Reduktion erwartet,
die auf entsprechenden Regelungen zur Luftreinhaltung beruhen. Bis zum Jahr
2020 werden zudem aktive Entstickungsverfahren (SCR-DeNOx) angenommen.
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Tabelle 1. Emissionsfaktoren fiir australische und US-amerikanische Steinkohle-
Kraftwerke (in kg/T] Brennstoffeinsatz)

SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
1989 527 277 87 3,5 34,7 1,7| 94.995 | Exportkohle
2005 111 277 74 3,0 31,2 1,7| 94.995 | Exportkohle
2020 56 69 74 3,0 31,2 1,7 94.995 | Exportkohle

Als Nutzungsgrad wird fiir die heutigen Kraftwerke ein Wert von 37%
angenommen, der im Betrachtungszeitraum zwar durch Neubauten brutto um 3
Prozentpunkte steigt. Diese Verbesserung werden aber durch Entschwefelungs-
und EntstickungsmafBnahmen kompensiert. Somit wird auch fiir die Jahre 2005
und 2020 ein Netto-Nutzungsgrad von 37% erwartet.

4.2.2 Strombereitstellung in Norwegen

Fir Norwegen als Lieferant von Erdgas wird Strom nur in Verbindung mit der
Gasinfrastruktur betrachtet, so da3 kein eigener Kraftwerkspark modelliert wurde.
Vielmehr wird vereinfachend ein typisches Gasturbinenkraftwerk als direkter
Stromlieferant fir die Gasinfrastruktur (vor allem Forderung und Aufbreitung)
angenommen. In der folgenden Tabelle sind typische Emissionswerte fiir diese
Gas-Kraftwerke aufgefiihrt. Als wesentliche Anderungen werden bis zum Jahr
2005 die Einfihrung von Primdrmafnahmen zur NO,-Reduktion erwartet, die auf
entsprechende Regelungen zur Luftreinhaltung beruhen. Bis zum Jahr 2020 wird
eine weitere NO,-Reduktion durch verbesserte Brennkammern und Gemisch-
aufbereitung angenommen.

Tabelle 2. Emissionsfaktoren fiir norwegische FErdgas-Kraftwerke (in Kkg/T]

Brennstoffeinsatz)
SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989 0,25 251 84 4,2 8,4 0,1| 57.210|Erdgas H
2005 0,25 167 84 4,2 8,4 0,1| 57.210|Erdgas H
2020 0,25 125 84 4,2 8,4 0,1| 57.210]|Erdgas H

Als Nutzungsgrad wird fiir die heutigen Kraftwerke ein Wert von 30%
angenommen, der im Betrachtungszeitraum durch Neubauten um 2,5 %-Punkte
bis 2005 und um 5 %-Punkte bis 2020 steigt.



IKARUS/DIW

4.2.3 Strombereitstellung in den Niederlanden

Fur die Niederlande wird die Strombereitstellung analog zu Norwegen nur in
Verbindung mit der Gasinfrastruktur betrachtet, so da3 auch hier kein eigener
Kraftwerkspark modelliert wurde. Vielmehr wird ein typisches Gas-GuD-Kraftwerk
als direkter Stromlieferant fiir die Gasinfrastruktur (Forderung und Aufbreitung)
angenommen. In der folgenden Tabelle sind typische Emissionswerte fur diese
GuD-Kraftwerke aufgefiihrt. Als wesentliche Anderungen werden bis zum Jahr
2005 die Einfuhrung von PrimdrmaBnahmen zur NO,-Reduktion erwartet, die auf
entsprechende Regelungen zur Luftreinhaltung beruhen. Bis zum Jahr 2020 wird
eine weitere NO,-Reduktion durch verbesserte Brennkammern und Gemisch-
aufbereitung angenommen.

Tabelle 3. Emissionsfaktoren fiir niederlindische Erdgas-Kraftwerke (in kg/T]

Brennstoffeinsatz)
SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989 0,31 213 85 4,3 8,5 0,1| 57.223|Erdgas L
2005 0,31 170 85 4,3 8,5 0,1| 57.223 |Erdgas L
2020 0,31 106 85 4,3 8,5 0,1| 56.223 |Erdgas L

Als Nutzungsgrad wird fiir die heutigen GuD-Kraftwerke ein Wert von 50%
angenommen, der im Betrachtungszeitraum durch Neubauten um 2,5 %-Punkte
bis 2005 und um 5 %-Punkte bis 2020 ansteigt.

4.2.4 Strombereitstellung in RuBland

Fur die Emissionsbestimmung bei Hilfsenergie fiir die Bereitstellung von
Energietragern aus RuBland werden sowohl der russische Stromerzeugungs-Mix
als auch brennstoffspezifische Daten bendtigt (Kohleférderung etc.).

Da Informationen tiber die spezifische Erzeugungsstruktur fiir RuBland bisher
belastbar nicht vorliegen, wurde der Kraftwerks-Mix des Verbundnetzes der UdSSR
(UPS) fur 1990 unterstellt (Bondarenko 1992). Fiir die Folgejahre wird davon
ausgegangen, daB3 wegen der im Transformationsproze zu erwartenden
Strukturkrise bis zum Jahr 2020 keine signifikante Erhohung der gesamten
Kraftwerkskapazititen erfolgen wird. Die erheblichen Probleme fiir die Bereit-
stellung von Investitionskapital werden u.E. dazu fiihren, daB keine neuen
Atomkraftwerke gebaut werden. Auch wegen internationaler Verpflichtungen
kann es zu einer sukzessiven Abschaltung von AKW kommen.8

8 Diese Annahmen beruhen auf Annahmen iiber die politische und wirtschaftliche Entwicklung in der GUS,
die angesichts der heute nur schwer einschédtzbaren Entwicklungsdynamik nur eine der moglichen
Varianten darstellt. Beziiglich der Emissionsbilanzierung erscheint es jedoch als zuldssig, diese Annahmen
zu treffen, da damit die "konservative" Annahme dargestellt wird.
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Fur das Jahr 2005 erwarten wir mindestens die Abschaltung von ca. einem Viertel
der vorhandenen AKW, die zu einem Drittel durch Neubauten von
Kohlekraftwerken und zu zwei Dritteln durch Gas- und Dampf-Kraftwerke mit
Erdgasfeuerung ersetzt werden. Aufgrund der auch mittelfristig zu erwartenden
Probleme im Kontext der Erdolféorderung wurde keine Ausweitung oOlbefeuerter
Kraftwerke unterstellt.

Bis zum Jahr 2020 unterstellen wir das Abschalten aller im Ausgangsjahr
existierenden AKW, die ab 2005 zu je 50% durch Kohle und Gas-GuD-Kraftwerke
ersetzt werden. Fir Wasserkraft und andere regenerative Energiequellen zur
Stromerzeugung wurde zwischen 2005 und 2020 eine Ausweitung um ca. 25%
unterstellt. Zusammenfassend ergibt sich die in der folgenden Tabelle gezeigte
Erzeugungsstruktur.

Tabelle 4. Erzeugungsstruktur des UdSSR-Verbundsystems

Zeithorizont

Kohle

o)

Gas

Uran

Wasser

1989

26%

13%

33%

13%

15%

2005

27%

14%

35%

10%

15%

2020

30%

13%

38%

19%

Fur die Kraftwerks-Emissionen wurde unterstellt, daf3 keine Entschwefelungs- und
Entstickungsanlagen vorhanden sind. Die anderen Emissionen wurden nach
Plausibilitdt abgeschétzt (vgl. Tabelle unten). Grundlage fur die Schwefelgehalte
von Kohle und Ol sind Recherchen des Oko-Instituts, die relativ gut mit
unterschiedlichen Literaturangaben tbereinstimmen (z.B. Linow wu.a. 1988).
Aufgrund der diesbeziiglich relativ guten Datenlage und der ausgesuchten
Qualititen der in den Westen exportierten Kohlen wurde fir die Stromerzeugung
mit einer speziell definierten reprdsentativen Kohlequalitit fiir den
Inlandsverbrauch gerechnet (sieche Anhang 1). Fir die Zeithorizonte 2005 und
2020 werden keine signifikanten = Anderungen dieser  spezifischen
Emissionsfaktoren unterstellt.

Tabelle 5. Emissionsfaktoren fiir Kraftwerke in der GUS (in kg/T] Brennstoffinput)

SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
Kohle-KW 869 367 92 3,7 36,7 1,8 | 101.400 | Inlandskohle
OlL-KW 884 144 72 0,1 14,4 0,1] 78.323
Gas-KW 0,27 84 70 2,8 13,9 0,1| 55.376 | Erdgas H

9 Angesichts des riesigen Investitionsbedarfs fiir eine durchgiangige Entschwefelung und Entstickung und
der derzeit absehbaren wirtschaftlichen Lage erschien es den Autoren als ungerechtfertigt, signifikante
Anderungen der Emissionssituation im GUS-Kraftwerkspark zu unterstellen. Der internationale Druck zur
Verminderung der Kraftwerksemissionen wird sich u.E. eher auf die "Randlagen" der GUS (Ukraine,
westliches Ru3land) beschréanken.
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Die Netto-Nutzungsgrade fiir die Kraftwerke wurden aus den Energiebilanzen der
OECD/IEA (1990) berechnet. So ergaben sich fiir Kohlekraftwerke ein
durchschnittlicher Nutzungsgrad von ca. 25% sowie fiir Ol-und Gas-Kraftwerke ca.
21%. Durch die oben beschriebenen Neubauten zum Ersatz von AKW und die
nach einer Stabilisierungsphase ab 2005 zu erwartende Erneuerung des
Kraftwerksparks verandern sich die Nutzungsgrade der Kraftwerks-Flotte:

Werden fiir den Ersatz von AKW neue Kraftwerke mit 40% (Kohle) bzw. 48% (Gas-
GuD) Nutzungsgrad gebaut, so ergibt sich in 2005 ein durchschnittlicher
Nutzungsgrad von etwa 26% fir Kohle- und 23% fiir Gas-Kraftwerke. Werden
zwischen 2005 und 2020 ca. 10% des Bestandes an Kohle- und 20% des Bestandes
an Gaskraftwerken durch neue Anlagen ersetzt, so ergibt sich unter
Berticksichtigung der AKW-Ersatzkapazitaten ein durchschnittlicher Nutzungsgrad
von 28% fiir Kohle- und 29% fir Gas-Kraftwerke.

Fur die Deckung des bei der Erdgasférderung in der GUS entstehenden
Strombedarfs werden Gasturbinen-Kraftwerke unterstellt, deren typische
Emissionswerte in der folgenden Tabelle gezeigt werden. Eine signifikante
Verdanderung dieser Emissionsfaktoren fiir die Jahre 2005 und 2020 wird in
konservativer Annahme nicht unterstellt.

Tabelle 6. Emissionsfaktoren fiir Gasturbinen-Kraftwerke in der GUS (in kg/T]

Brennstoffinput)
SOp NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
Gasturbine 0,27 334 167 8.4 20,9 0,4| 55.376|Erdgas H
n-KW

Fur das Jahr 1989 wird hier eine Netto-Nutzungsgrad von 20% angesetzt. Fir das
Jahr 2005 wird eine Verbesserung des Nutzungsgrads auf 25% und fiir 2020 auf
30% angenommen.

Die Netzverluste fiir das russische Ubertragungsnetz wurden mit ca. 10% ebenfalls
aus der OECD/IEA-Statistik abgeleitet. Fiir das Jahr 2005 wurde keine Verdnderung
dieses Wertes unterstellt. Angesichts der erheblichen Neubaukapazititen, die
zwischen 2005 und 2020 vor allem in der Ndhe von Abnehmerschwerpunkten zu
erwarten sind, konnten die Netzverluste bis 2020 bis auf 8% absinken.

4.2.5 Strombereitstellung in Polen

In Polen werden tiber 90% der Elektrizitat mit Kohlekraftwerken erzeugt. Daher
wurde fiir Polen kein eigenes Kraftwerks-Mix modelliert, sondern ein typisches
Kohlekraftwerk als Lieferant fiir das Stromnetz angesetzt, in dem Exportkohle
verbrannt wird. In der nachfolgenden Tabelle sind typische Emissionswerte fir
polnische Steinkohle-Kraftwerke gezeigt. Signifikante Anderungen dieser
Emissionsfaktoren werden nicht erwartet.
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Tabelle 7. Emissionsfaktoren  fiir = polnische  Kohlekraftwerke (in  kg/T]

Brennstoffinput)
SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
Kohle-KW 719 521 52 3,5 17,4 1,7| 92.990 | Exportkohle

Wiederum wurde unterstellt, daf3 Entschwefelungs- und EntstickungsmafBnahmen
nicht erfolgen, alle anderen Faktoren wurden abgeschatzt.

Aus den OECD/IEA-Energiebilanzen fir nicht OECD-Staaten wurde fiir Polen ein
durchschnittlicher Kraftwerks-Wirkungsgrad von ca. 23% abgeleitet. Wihrend fir
2005 eine Anderung dieses durchschnittlichen Nutzungsgrades nicht erwartet
wird, fuhrt die Annahme, daf bis 2020 ca. 10% der Kraftwerksleistung durch
Neubauten ersetzt und ca. 40% der restlichen Kapazititen durch
Sanierungsmafnahmen im Nutzungsgrad um je 3 Prozentpunkte verbessert
werden zu einem reprdasentativen Nutzungsgrad von 26% im Jahre 2020.

Die Netzverluste wurden fiir 1989 nach der gleichen Bilanz mit ca. 10% errechnet.
Bis zum Jahre 2005 wird eine Verbesserung auf 9% und bis 2020 eine
Verbesserung auf 7% erwartet.

4.2.6 Strombereitstellung in Siidafrika

Fur die Energieimporte (Steinkohle) aus Stidafrika wird wie bei Australien und den
USA nur ein typisches Kohlekraftwerk als Lieferant fiir den Kohlebergbau sowie
fur elektrifizierte Bahnstrecken angenommen. In der folgenden Tabelle sind
typische Emissionswerte fiir diese Steinkohle-Kraftwerke aufgefiihrt. Auch hier
wurde vereinfachend der Einsatz von Exportkohlen unterstellt. Als wesentliche
Anderung wird bis zum Jahr 2005 die Einfithrung von Primdrmafnahmen zur
NO,-Reduktion erwartet, die auf entsprechende Regelungen zur Luftreinhaltung
beruhen. Bis zum Jahr 2020 werden zudem Entschwefelungsanlagen
angenommen.

Tabelle 8. Emissionsfaktoren fiir stidafrikanische Steinkohle-Kraftwerke (in kg/T]

Brennstoffeinsatz)
SOp NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOoC
1989 531 420 87 3,5 35,0 1,8| 95.266 | Exportkohle
2005 531 336 87 3,5 35,0 1,8| 95.266 | Exportkohle
2020 55 336 87 3,5 35,0 1,8| 95.266 | Exportkohle
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Als Nutzungsgrad wird fiir die heutigen Kraftwerke eine GroSenordnung von 35%
angenommen, die im Betrachtungszeitraum zwar durch Neubauten brutto um
rund 2 Prozentpunkte verbessert wird. Diese Verbesserung wird jedoch durch Ent-
schwefelungsmaBnahmen kompensiert. So bleibt der Netto-Nutzungsgrad auch
2005 und 2020 bei ca. 35%.

4.2.7 Strombereitstellung in Algerien

Fur die LNG-ProzeBkette (LNG-Liquefied Natural Gas) wird Strom als Hilfsenergie
bei der Forderung und Aufbereitung des Erdgases sowie bei der Verfliissigung des
Erdgases zu LNG nachgefragt. Da keinerlei origindre Daten zur Stromerzeugung
vorliegen, wurde die Strombereitstellung fir die genannten Zwecke iber ein
Gasturbinen-Kraftwerk modelliert, dessen Emissionswerte dgrob abgeschatzt
wurden, wobei Uber die Zeit keine Verdnderungen unterstellt wurden (siehe
nachfolgende Tabelle).

Tabelle 9. Emissionsfaktoren fir algerische Gasturbinen-Kraftwerke (in Kkg/T]

Brennstoffeinsatz)
SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989-2020 0,29 336 168 8,4 21,0 0,4| 55.151|Erdgas H

Der Nutzungsgrad wird fir alle hier betrachteten Zeithorizonte mit ca. 30%
angesetzt.

4.3 Bereitstellung von mechanischer Energie

Der erste allgemeine ProzeBtyp dient zur Bereitstellung von "Kraft", d.h.
mechanischer Energie. In vielen Prozef3stufen wird dieser Typ fir unterschiedliche
Aufgaben bendotigt (Heben, Fordern) und kann mit ausreichender Genauigkeit in
generischer Form definiert werden. Als Datenquelle zu Kraftprozessen diente eine
Studie des VIA (1990). Die folgende Tabelle gibt die wichtigsten Kenndaten
wieder.

Tabelle 10. Kenndaten allgemeiner Kraftprozesse im Jahr 1989

ProzeB mechanischer Nutzungsgrad
Elektromotor 90%
Dieselmotor 35%
Gasmotor 30%
Gasturbine 30%
Pumpe allgemein 80%
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In der vorliegenden Analyse wird der Nutzungsgrad von Prozessen verwendet,
um aus der bereitzustellenden Nutzenergie den Energieinput fiir den Prozef3 zu
berechnen. Benotigt z.B. ein Prozef3 in der Erdgaskette eine Verdichterarbeit von 1
M], und soll diese durch eine Gasturbine bereitgestellt werden, wird mit dem o.g.
Nutzungsgrad als direkter Brennstoffbedarf des Prozesses 3,33 M] errechnet. Wird
eine elektromotorische Pumpe betrachtet, miissen die Einzelnutzungsgrade
kombiniert werden - bei einem Bedarf an Pumparbeit von 1 M] ergibt sich somit
ein Strombedarf von 1,36 M].

Der Energiebedarf, der mit der Kraftbereitstellung verbunden ist, verursacht
direkte Emissionen, sofern er Brenn- oder Treibstoffeinsatz erfordert. Bei der
Pumpe und dem Elektromotor entstehen keine direkten Emissionen, da die
zugefiihrte mechanische Energie bzw. der Strom erst entlang der "vorgelagerten"
Kette zu Emissionen (beim Motor bzw. Kraftwerk) fiihrt.

4.3.1 Dieselmotorische Antriebe in der OPEC

Fir die Forderung von Erdoél und fiir verschiedene ProzefBschritte in der
Brennstoffaufbereitung und -verarbeitung werden Motoren eingesetzt, die mit
Mineralolprodukten betrieben werden. Fir den Einsatz in der OPEC wurde ein
Dieselmotor mit einem typischen Nutzungsgrad von 30% und schwerem Heiz0ol als
Brennstoff angenommen, der tber keine Emissionsminderung verfiigt. Eine
Anderung dieser Kenndaten ist im Betrachtungszeitraum nicht anzunehmen.

Tabelle 11. Emissionsfaktoren fiir Dieselmotoren in der OPEC (in kg/T]

Brennstoffinput)
SOp NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
Dieselmot. 884 972 211 0,2 81,0 0,2 78.323
OPEC

4.3.2 Dieselmotorische Antriebe in Ruf3land

Fir den Einsatz in RufBland wurde wie in der OPEC ein Dieselmotor fir
Brennstoffe mit relativ hohem Schwefelanteil unterstellt, der jedoch nach
Recherchen des Oko-Instituts fiir die Verhiltnisse in der GUS eher einen mittleren
Wert darstellt. Die NO,-, CO- und CH4-Emissionen des Motors liegen aufgrund der
ungunstigeren Einsatz- und Wartungsbedingungen hoher als in der OPEC.
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Tabelle 12. Emissionsfaktoren fiir Dieselmotoren in der GUS (in Kkg/T]

Brennstoffinput)
SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
Motor GUS 884 1.134 324 3,2 32,4 0,2| 78.323

Der mittlere Nutzungsgrad wurde mit 25% angesetzt. Signifikante Anderungen
der Effizienz- und Emissionsparameter werden fiir 2005 nicht erwartet. Fiir das
Jahr 2020 wird ein mittlerer Nutzungsgrad von 30% unterstellt.

4.3.3 Verdichter in Norwegen

Zum Betrieb von Gaspipelines werden Verdichter eingesetzt, die in groBeren
Abstdnden die Druck- und Reibungsverluste zwischen der Einspeise- und
Entnahmestelle kompensieren. Typischerweise handelt es sich hier um einfache
Gasturbinen, die direkt uber eine Welle den Verdichter antreiben. Der
Nutzungsgrad dieser Systeme liegt bei 30%. Eine NO,-Minderung dieser Systeme
ist nach derzeitigem Kenntnisstand und Angaben der norwegischen Ol- und
Gaswirtschaft nicht vorhanden. Aus heutiger Sicht ist eine Anderung dieser
Kenndaten im Betrachtungszeitraum nicht anzunehmen.

Tabelle 13. Emissionsfaktoren fir Verdichter-Gasturbinen in Norwegen (in kg/T]

Brennstoffinput)
SOo NOy CcO CHy NM- NO COqy Bemerkungen
VOC
Gas- 0,27 293 84 4,2 8,4 04| 57.210|Erdgas H
Verdichter

4.3.4 Verdichter in den Niederlanden

Auch in den Niederlanden werden Gasturbinen in Verdichterstationen eingesetzt,
die ohne besondere NO,-Minderung arbeiten. Als Nutzungsgrad werden auch hier
30% angenommen, eine Anderung der Kennwerte im Betrachtungszeitraum ist
nicht anzunehmen.
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Tabelle 14. Emissionsfaktoren fiir Verdichter-Gasturbinen in den Niederlanden
(in kg/T] Brennstoffinput)

SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
Gas- 0,31 298 85 4,3 8,5 0,4| 56.223|Erdgas L
Verdichter

4.3.5 Verdichter in RuBland

Fur die Fortleitung in Gas-Pipelines in RuBland wird Antriebsenergie ebenfalls
liiber mit Gasturbinen betriebene Verdichter bereitgestellt. Die folgende Tabelle
zeigt die nach Abschitzungen des Oko-Instituts typische Emissionswerte.

Tabelle 15. Emissionsfaktoren fiir Verdichter-Gasturbinen in der GUS (in kg/T]

Brennstoffinput)
SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
Gas- 0,27 334 167 8.4 20,9 0,4| 55.376|Erdgas H
Verdichter

Da der Zustand der Verdichterstationen relativ schlecht ist, wurde hier nur ein
mittlerer Nutzungsgrad von 20% unterstellt. Aufgrund der leichteren
Kapitalbeschaffung in der Erdgas-Exportindustrie wurde fir 2005 eine
Verbesserung des mittleren Nutzungsgrades der Verdichter auf den Export-
Pipelines auf 24% und bis zum Jahre 2020 vor allem durch Neubaupipelines eine
Verbesserung auf 30% angenommen.

Aus Modellierungsgrinden wurden die direkten CHg-Emissionen an den
Verdichterstationen (Leckagen, Startverluste) den Pipeline-Verlusten zugeordnet.

4.4 Bereitstellung von ProzeBwéarme

Der zweite allgemeine Prozeftyp dient zur Bereitstellung von Wéarme, wobei hier
uiiberwiegend ProzeBwédrme fir industrielle Prozesse gemeint ist. Die direkten
Emissionen der Warmebereitstellung hédngen zT. von den jeweiligen
Brennstoffen, z.T. von der Betriebsweise ab - eine allgemeines Emissionsprofil ist
daher nicht sinnvoll.
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44.1 ProzeBwiarme in der OPEC

Bei der Olférderung und -verarbeitung sowie in den Raffinerien wird
ProzeBwarme bendotigt, die in der OPEC tiberwiegend aus schwerem Heizol (Heizol
S) erzeugt wird. Es wird angenommen, daf3 diese ProzeBwarme tiber Dampfkessel
bereitgestellt wird. In der folgenden Tabelle sind typische Emissionswerte solcher
Kessel, die ohne weitere Emissionsminderungstechnik betrieben werden,
zusammengestellt.

Tabelle 16. Emissionsfaktoren fiir ProzeSwédrme in der OPEC (in kg/T]

Brennstoffinput)
SOo NOy CcO CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
Schwerdl- 884 144 72 0,1 14,4 0,1| 78323
Kessel

Fir diese Kessel wurde ein durchschnittlicher Nutzungsgrad von 85%
angenommen. Eine Anderung der genannten Daten im Zeithorizont wird nicht
unterstellt.

4.4.2 ProzeBwirme in den Niederlanden und Norwegen

Fiir die ProzeBwirmebereitstellung bei der Olaufarbeitung und der Raffination
von Mineralolprodukten werden in Westeuropa Gas- und Schwerdlkessel
eingesetzt. Bei den Gaskesseln werden ab 2005 NO,-MinderungsmafBnahmen
unterstellt. Die folgende Tabelle zeigt die damit resultierenden Emissionsfaktoren
fur die ProzeBwarmeerzeugung in Norwegen und den Niederlanden.

Tabelle 17. Emissionsfaktoren fiir Prozefwdrme in Westeuropa (in Kkg/T]

Brennstoffinput)
SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989
Gas-Kessel 0,25 56 28 2,8 7,0 0,3| 57.210|Erdgas H
Gas-Kessel 0,31 57 28 2,8 7,1 0,3| 56.223|Erdgas L
2005-2020
Gas-Kessel 0,25 42 18 1,8 4,5 0,3| 57.210|Erdgas H
Gas-Kessel 0,31 43 18 1,8 4,6 0,3| 56.223|Erdgas L
1989-2020
Schwer6l- 884 144 72 0,1 14,4 0,1| 78.323
Kessel

Als mittlerer Nutzungsgrad fiir die Kessel zur ProzeBwdrmeerzeugung wird
konstant 85% angesetzt.
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4.4.3 ProzeBwiarme in RuBlland

Bei der Olfoérderung und -verarbeitung sowie bei der Gasaufbereitung wird auch
in der GUS ProzeBwdrme benoétigt.

Bei der Olférderung und -verarbeitung wurde unterstellt, da diese ProzeBwéirme
mit Olkesseln ohne weitere Emissionsminderungstechnik bereitgestellt wird, die
wiederum mit schwerem Heizol befeuert werden. Bei der Gasaufarbeitung wurde
ein Gaskessel angenommen. In der folgenden Tabelle sind typische
Emissionswerte dieser Kessel zusammengestellt.

Tabelle 18. Emissionsfaktoren fiir ProzeSwédrme in der GUS (in Kkg/T]

Brennstoffinput)
SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
Ol-Kessel 884 144 72 0,1 14,4 0,1 78.323
Gas-Kessel 0,27 111 70 7,0 13,9 0,3| 55.376|Erdgas H

Fir beide Kesselarten wurde ein durchschnittlicher Nutzungsgrad von 80%
angenommen. Eine signifikante Anderung dieser Parameter iiber die Zeit wurde
nicht unterstellt.

4.4.4 ProzeBwdrme in Algerien

Fir die LNG-ProzeBkette wird in Algerien ProzeBwdrme nachgefragt. Da
wiederum keinerlei Daten vorliegen, wurden die Werte fir einen Gas-Kessel
abgeschatzt. Der Jahresnutzungsgrad wurde mit 85% unterstellt, die spezifischen
Emissionswerte zeigt die folgende Tabelle.

Tabelle 19. Emissionsfaktoren fiir Prozefwdrme in Algerien (in Kkg/T]
Brennstoffinput)

SOp NOy Cco CHy \ljé\)llc-: NO COy | Bemerkungen

Gas-Kessel 0,29 56 28 2,80 7,0 0,3| 55.151|Erdgas H
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4.5 Transportsysteme

Der dritte allgemeine Hilfsproze3typ betrifft Transportsysteme fiir Energietrager.
Fur den Energieimport in die BRD sind tiiberwiegend Bahn, Schiff und Pipelines
relevant, wahrend lokale Lkw-Transporte und z.T. inldndischer Schiffstransport
vernachléssigbar erscheinen.

4.5.1 Bahntransport in Australien/USA

Fur den Bahntransport der Kohle von der Férderung zum Seehafen (Australien
und USA) wird ein Transportaufwand von 0,15 M]J/t*km in Anlehnung an VIA
(1990) angenommen. Die Strecken werden uberwiegend mit dieselelektrischer
Traktion betrieben. Es wird hier vereinfachend unterstellt, daB tberwiegend
elektrische Traktion genutzt und der Strom hierzu aus einem Steinkohlekraftwerk
bezogen wird (vgl. oben).

4.5.2 Bahntransport in Ru8land

Fir den Bahntransport in RuBlland wurde ein Transportaufwand von etwa 0,175
M] fur eine Tonne Transportgut uber eine Entfernung von 1 km abgeschitzt.
Diese GroBenordnung ergibt sich aus einer Modifikation der in (VIA 1990)
ermittelten Daten hinsichtlich der Auslastung und der Effizienz des
Traktionssystems. Da unterstellt wurde, daB3 vor allem elektrische Traktion vor-
herrscht, wird diese Transportenergie aus dem GUS-Verbundnetz bezogen.
Signifikante Anderungen dieser Parameter werden nicht erwartet.

4.5.3 Bahntransport in Polen

Aus Polen wird v.a. Kohle aus den schlesischen Becken nach Deutschland
exportiert, wobei ein groBer Teil dieser Kohle zunédchst per Bahn zu einem
Ostseehafen (Stettin) transportiert und von dort verschifft wird. Der spezifische
Energieaufwand fir einen Tonnenkilometer wurde auf der gleichen Basis wie fir
die GUS bestimmt, so daB sich ein Transportaufwand von 0,175 M]/tkm ergibt. Die
Stromversorgung fur die elektrische Traktion erfolgt aus dem polnischen
Uberlandnetz. Anderungen fiir die Jahre 2005 und 2020 wurden nicht
angenommen.

4.5.4 Bahntransport in Siidafrika

Fur den Bahntransport der Kohle von der Forderung zum Seehafen in Sitidafrika
werden die gleichen Annahmen wie fir Australien und USA getroffen, d.h. ein
Transportaufwand von 0,15 M]J/t*km, in der Vereinfachung itiberwiegend
elektrische Traktion, Strom hierzu aus einem Steinkohlekraftwerk (vgl. oben).
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4.5.5 Tanker fiir Oltransporte

Fir den Uberseetransport von Rohél aus der OPEC nach Deutschland wird ein
Hochseetanker angenommen, der mit einem Dieselmotor berieben wird und
einen Treibstoffbedarf von 0,12 M]J/t*km aufweist. Als Treibstoff wird schweres
Riickstand6l (Bunker C) eingesetzt. Die folgende Tabelle zeigt die auf den
Transport von Mineraldlprodukten mit dem Energieinhalt von 1 TJ tiber 1.000 km
entstehenden Emissionen.

Tabelle 20. Emissionstaktoren fiir Ol-Tanker OPEC (in kg/T] Brennstoffoutput bei

1.000 km)
SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC

Rohol

1989 4,1 5,1 0,5 0,0 0,3 0,0 231,5
2005 4,1 5,1 0,5 0,0 0,3 0,0 231,1
2020 4,1 5,1 0,5 0,0 0,3 0,0 230,6
Heizdl S

1989 4,0 5,0 0,5 0,0 0,3 0,0 227,5
2005 4,0 5,0 0,5 0,0 0,3 0,0 227,1
2020 4,0 5,0 0,5 0,0 0,3 0,0 226,7

4.5.6 Frachter fiir Kohletransporte

Fiir den Uberseetransport von Importkohle aus Australien, USA und Siidafrika
wird ein GroBfrachter in Anlehnung an VIA (1990) und IEA (1992) angesetzt, der
mit einem dem Oltanker vergleichbaren Dieselmotor (vgl. oben) betrieben wird.
Die folgenden Tabellen zeigen die spezifischen Emissionen, die dem Frachter bei
einem Transport von Kohle mit dem Energieinhalt von 1 TJ tiber 1.000 km
zuzurechnen sind.

Tabelle 21. Emissionsfaktoren [fir Kohle-Frachter Australien/USA (in Kkg/T]
Brennstoffoutput bei 1.000 km)

SOp NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989 6,1 7,6 0.8 0,0 0,5 0,0 343,0
2005 6,1 7,6 0.8 0,0 04 0,0 342,4
2020 6,1 7,6 0.8 0,0 04 0,0 341,7
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Tabelle 22. Emissionsfaktoren  fiir  Kohle-Frachter  Sidafrika (in  kg/T]
Brennstoffoutput bei 1.000 km)

SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
1989 6,6 8,2 0,9 0,0 0,5 0,0 370,4
2005 6,6 8,2 0,9 0,0 0,5 0,0 369,8
2020 6,6 8,2 0,9 0,0 0,5 0,0 369,0

Fir den Kohletransport von Polen nach Deutschland wurde ein Ostseefrachter
definiert, der mit russischem Diesel betrieben wird. Die Verbrauchsdaten wurden
nach VIA (1990) in Modifikation eines Binnenschiffes geschéitzt. Die
Emissionsdaten wurden durch das Oko-Institut geschitzt. Die nachfolgende
Tabelle zeigt die resultierenden Emissionsfaktoren normiert auf 1000 km.

Tabelle 23. Emissionsfaktoren fiir Ostsee-Frachter fiir Kohletransport aus Polen
(in kg/T] Brennstoffoutput bei 1.000 km)

SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989 7.8 4,7 2,3 1,0 0,9 0,0| 1.794,7
2005 7.8 4,7 2,3 1,0 0,9 0,0| 1.793,3
2020 6,7 4,4 2,1 0,6 0,6 0,0| 1.650,3

4.5.6 Tanker fir LNG

Fir den Transport des LNG nach Deutschland wird ein Hochseetanker
angenommen, der mit einem Dieselmotor berieben wird und einen
Treibstoffbedarf von 0,12 M]J/t*km aufweist. Als Treibstoff wird wieder schweres
Riickstandol (Bunker C) eingesetzt. Die diskutierte Variante des Betriebs der
Schiffsmotoren mit abdampfendem LNG wurde hier nicht beriicksichtigt!0. Die
folgende Tabelle zeigt die dabei entstehenden, auf 1.000 km normierten
spezifischen Emissionen.

Tabelle 24. Emissionsfaktoren fiir LNG-Tanker Algerien (in kg/T] Brennstoffoutput
bei 1.000 km)

SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989 3,3 4,1 0,4 39,0 0,2 0,0 186,2
2005 3,3 4,1 0,4 39,0 0,2 0,0 185,8
2020 3,3 4,1 0,4 39,0 0,2 0,0 185,4

10 pijes ist fiir die hier vorliegende Arbeit zuldssig, da der "konventionelle" Antrieb der Schiffsmaschinen mit
Bunker-C-Ol der konservativeren Annahme entspricht.
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5 Definition der ProzeBketten

Wie eingangs dargestellt, konnen bei ProzeBketten des Energieimports neben
indirekten Emissionen auch direkte THG-Freisetzungen auftreten. Weiterhin ist
der spezifische Bedarf an Hilfsenergien regional unterschiedlich, so dafB im
folgenden eine nach Energietrdgern und Regionen dgetrennte Diskussion der
Grunddaten erfolgt.

5.1 Steinkohle

5.1.1 ProzeBkette Kohle aus Australien und USA

Im Unterschied zur deutschen Kohle wird in Australien und den USA Steinkohle
auch im Tagebau gefordert. Aufgrund verschiedener Studien (DOE 1983+1988) ist
davon auszugehen, das diese Steinkohleférderung einen Strombedarf von 0,1%,
bezogen auf den Heizwert der geforderten Kohle, aufweist und der
Treibstoffbedarf vernachldssigt werden kann. Der Strombedarf soll jeweils durch
ein nahes Steinkohlekraftwerk gedeckt werden, wie dies tiberwiegend in den USA
und in Australien (Schmidt 1982) erfolgt.

Als Emissionsfaktor fiir Methan dgeben die Arbeiten der OECD bei
oberflaichennahem Tagebau im Mittel 4 m3/t Kohle an, dies entspricht beim
Heizwert tiberseeischer Importkohle von 27,5 MJ/kg gerundeten CH4-Emissionen
von 105 kg/T]J.

Fur die geforderte Kohle aus Australien und den USA wird angenommen, dal3 sie
uber eine elektrifizierte Bahnstrecke von 500 km zum Seehafen transportiert wird.
Als Stromlieferant der Bahn wird ein landesspezifisches Steinkohlekraftwerk
unterstellt.

Der Ubersee-Transport von Importkohle erfolgt mit GroBfrachtern, die Ladungen
in der Groenordnung von 100.000 t aufweisen (DGMK 1992). Als gewichtete
Transportentfernung wird fir Australien/USA 15.000 km (ca. 25.000 km fir
Australien, etwa 8.000 km fir die USA) angesetzt. Als Antrieb fir den
Kohlefrachter wird ein Dieselmotor unterstellt (vgl. Kapitel 4).

5.1.2 ProzeBkette Kohle aus der GUS

Fir die Foérderung der Import-Steinkohle aus der GUS wurde der Abbau im
Tagebau unterstellt. Der nach amerikanischen Studien (DOE 1983+1988) ermittelte
mittlere Strombedarf von 0,1% vom Heizwert der geforderten Kohle wurde auch
fir die Steinkohle-Forderung in der GUS unterstellt. Dieser Strom wird i.d.R. durch
ein grubennahes Steinkohlenkraftwerk, d.h. ohne Beriicksichtigung der Verluste
des Uberlandnetzes bereitgestellt.

Die beim Kohle-Abbau entstehenden CH4-Emissionen werden analog zu den
amerikanischen Werten mit 4 m3/t, d.h. 112 kg/T] bewertet.
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Von der Grube wird die Kohle mit der Bahn nach Deutschland transportiert. Die
Transportverluste wurden mit 2,5% relativ hoch angesetzt, was jedoch angesichts
der mittleren Transportentfernung von ca. 3.000 km (1989) bzw. 6.000 km (1005
und 2020) plausibel ist. Mit diesen (gewichteten) Transportentfernungen wurde
unterstellt, daB fiir Ost-Deutschland im Jahre 1989 ausschlieBlich die
minderwertigere Kohle aus dem Donezkbecken (Ukraine-Transportentfernung ca.
2.300 km) und fur West-Deutschland relativ hochwertige Kohle aus dem
westsibirischen Kusnezk-Becken oder dem nordlichen Petschora Becken importiert
wurde (VDKol 1991). Fir die folgenden Zeithorizionte wurde ausschliefSlich vom
Import westsibirischer Kusnezk-Kohle oder Petschora-Kohle ausgegangen.
Vereinfachend wurde angenommen, daB3 die iiber den fernoéstlichen Seeweg
exportierten Kohlen des jakutischen Reviers in Zukunft vor allem fir den
pazifischen Raum und nicht mehr fiir Westeuropa praferiert werden. Ein Teil der
aus der GUS exportierten Steinkohle wird auch tiber baltische Hafen verschifft. Da
hierzu jedoch keine ndheren Angaben vorliegen und die zukinftige
geostrategische Entwicklung (auf absehbare Zeit gespanntes Verhaltnis zwischen
Rufland und den baltischen Republiken) die Weiterfiihrung dieser Exportrelation
eher unwahrscheinlich macht, wurde dieser Transportweg vernachléssigt.

5.1.3 ProzeBkette Kohle aus Polen

Als Energieaufwand fir die Forderung von polnischer Steinkohle im Tiefbau
wurde analog zu den amerikanischen Werten ein Strombedarf von 0,7%, bezogen
auf den Heizwert der geforderten Kohle, unterstellt. Auch in Polen soll dieser
Strom direkt durch ein grubennahes Steinkohlenkraftwerk bereitgestellt werden.

Beziiglich der Methanemissionen liegt aus einer polnischen Treibhausgas-
Inventarisierungs-Studie der Wert von 27,1 m3 CH, je t Kohle vor (FEWE 1992).
Dieser Emissionsfaktor wurde entsprechend der polnischen Gegebenheiten aus
der Bandbreite der Emissionsfaktoren des IPCC ausgewdhlt. Damit ergibt sich ein
spezifischer Emissionsfaktor von 677 kg/T]. Durch eine verbesserte Grubengas-
Nutzung konnte dieser Emissionswert fir 2005 um 10% (609 kg/T]) und um 30%
bis 2020 (474 kg/T]) sinken.

Die Kohle wird aus Polen teilweise tiber den Ostseehafen Stettin und teilweise mit
der Bahn exportiert (besonders nach Ost-Deutschland). Es wurde daher zunéchst
der Bahntransport (elektrische Traktion) zwischen dem schlesischen Becken und
dem Ostseehafen Stettin bzw. der polnischen Westgrenze betrachtet. Hier wurden
die Verluste auf dem Bahntransport mit 1,0% bei einer mittleren Transportent-
fernung von ca. 500 km angesetzt. Fir die Verschiffung der Kohle von Stettin
nach den (west-)deutschen Ostseehdfen wurde eine Transportentfernung von ca.
500 km geschatzt, die mit einem Ostseefrachter (vgl. Abschnitt 4) iberwunden
wird.
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5.1.4 ProzeBkette Kohle aus Siidafrika

Der Import von Steinkohle aus Siidafrika in die Bundesrepublik Deutschland
betrifft nach Auskunft des Verbands der Kohleimporteure tberwiegend im
Tiefbau geforderte, schwefelarme Vollwertkohle.

Fur den Tiefbau werden die US-Daten verwendet, d.h. ein Strombedarf von 0,7 %
(bezogen auf den Heizwert der Forderung), und ein grubennahes Kohlekraftwerk
ohne Entschwefelung/Entstickung angenommen. Die direkten Emissionen von
CH, werden in Anlehnung an ICF (1990) und OECD (1991) mit 27,1 m3/t Kohle
angesetzt, d.h. mit 504 kg/T] geforderter Kohle.

Im Zuge von Grubengaserfassung und -nutzung kann dieser Wert u.E. bis zum
Jahr 2005 um 10% auf rund 453 kg/T] gesenkt werden. Bis zum Jahr 2020 kann im
Zuge des Neuaufschlusses von Bergwerken eine vorherige Methanabsaugung und
-nutzung erfolgen, so daB mit einer Reduktion auf 70% des Ausgangswerts
gerechnet werden kann, d.h. rund 353 kg/T]J.

Als Transportentfernung fiir die inldndische Eisenbahn bis zum Seehafen werden
500 km angenommen, der Bahnstrom soll durch ein Steinkohlekraftwerk
bereitgestellt werden.

Der Schiffstransport zur BRD erfolgt mit dem fir australische bzw. US-Kohle
beschriebenen Frachtschiff iiber eine Transportentfernung von 15.000 km.
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5.2 ProzeBkette Mineralol

Der Import von Rohdl und Mineralolprodukten umfaft Erdolforderung und -
weiterverarbeitung zu verschiedenen Produkten. Vor der Gewinnung von Rohol
steht die Exploration, d.h. die Suche nach und ErschlieBung von Lagerstitten. In
der Abgrenzung der ProzeBkette wird dieser Aspekt ausgeklammert, da
Untersuchungen aus den USA zeigten, daB dieser Aufwand vernachldssigbar
gering ist (vgl. OKO/GhK 1989 + 1992). Eine neuere deutsche Untersuchung
belegt, daBB der gesamte Energieaufwand fiir die Exploration einschlielich der
OlfelderschlieBung im Bezugsjahr 1989 bei rund 3,4 PJ lag, wihrend die anteilige
Forderung fiir Westdeutschland in diesem Jahr 4.864 PJ betrug (DGMK 1992) - der
Explorationsaufwand liegt demnach unter 0,1 % des geférderten Olheizwertes und
wird deshalb hier nicht berticksichtigt.

5.2.1 Rohol und Mineraldlprodukte aus der OPEC

Fir das Rohol aus den OPEC-Staaten (iiberwiegend Naher Osten) wird in 1989 die
alleinige Nutzung primdrer Fordertechniken angenommen, fiir die ein
Kraftbedarf von 0,1 %, bezogen auf den Heizwert des gefoérderten Rohols
abgeschitzt wird. Fur das Jahr 2005 wird dagegen ein Anteil von 20 % der
Forderung mit sekundaren Techniken angenommen, um den zukiinftig
steigenden Aufwand bei der Olférderung auch im Nahen Osten einzubeziehen
(Senkung des Reservoirdrucks, Forderung aus groBerer Tiefe, Forderung
hoherviskosen Ols). Hierfiir ist ein hoherer Kraftbedarf von 0,27 % anzusetzen. Fir
das Jahr 2020 wird unterstellt, daB3 der Anteil sekundéarer Techniken auf 35% der
Forderung ansteigt. Die Bereitstellung der nachgefragten Kraft soll tber
Dieselmotoren erfolgen.

Fiir die Olaufbereitung in der OPEC wird ein ProzeBwéirmebedarf von rund 0,23%
angenomimen, der zu allen Zeitpunkten in erster Naherung gleich bleibt.

Die CH,-Emissionen bei der Olférderung wurden nach der Methodik der Enquéte-
Studien (LBST 1989+1990) und unter Verwendung weiterer Daten (ADL 1989;
DGMK 1992) wie folgt fur 1989 abgeschatzt:

Bei einem Verhiltnis von 150 m3 Erdélgas je t Rohol werden 10% der Gasmenge
abgefackelt und 0,1% als diffuse Verluste direkt freigesetzt. Die Fackel soll einen
CH4,-Umsetzungsgrad von 97,5% aufweisen. Damit ergibt sich bei einem
Methananteil des Erdolgases von rund 77% ein spezifischer CH4-Emissionsfaktor
von 7 kg/T] Rohol. Die entsprechende Bilanzierung fiihrt bei direkten NMVOC-
Emissionen zu einem Wert von 5 kg/T].

Fur das Jahr 2005 soll der Fackelanteil auf 7,5% reduziert werden und der Fackel-
Umsetzungsgrad auf 98,5% steigen. Bis zum Jahr 2020 soll der Fackelanteil auf 5%
sinken und die Fackel-Umsetzungsrate 99% betragen. Eine Zusammenfassung der
entsprechenden direkten Emissionsfaktoren zeigt die folgende Tabelle.
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Tabelle 25. Direkte Emissionstaktoren fiir die Rohdlforderung und -aufbereitung
In der OPEC (in kg/T] Brennstoffoutput)

SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
1989 - - - 7,2 4,5 - 970
2005 - - - 44 2,8 - 735
2020 - - - 3,1 1,9 - 493

Fir die Raffination von OPEC-Rohol zu OPEC-Mineraldlprodukten wurde die
Bereitstellung von Bunker-C-Treibstoff und schwerem Heiz0l betrachtet und hierzu
die europdische Raffinerie (vgl. unten) mit einer leicht ungunstigeren
Energieeffizienz angenommen - durch die Kostensituation fiir Ol in der OPEC sind
effizienzsteigernde Investitionen eher fraglich.

Im Detail ergeben sich so die folgen Hilfsenergieaufwendungen fur die
Raffination:

e« Fur die Herstellung von Ol der Bunker-C-Qualitit wird fur die
Betrachtungshorizonte von 1989-2020 ein Kraftbedarf von 0,45% geschatzt,
der mittels Dieselmotoren gedeckt wird. Aufgrund der fehlenden
ProzefBlintegration und der wegen der Kostensituation kaum zu erneuernden
Anlagen wird der ProzeBwarmebedarf auf 10% geschitzt. Die ProzeBwarme
wird mit einem Kessel fiir schweres Heizdl bereitgestellt. Der
Gesamtnutzunggrad der Anlage wird mit 95% unterstellt.

o Fir die Raffination von schwerem Heiz6l wird bei einem Gesamtnutzungsgrad
von 95% wiederum ein Kraftbedarf von 0,45% sowie ein ProzeBwarmebedarf
von 10% unterstellt. Beide Hilfsenergieformen werden entsprechend denen
bei der Bunker-C-Ol-Raffination bereitgestellt.

Die Abschdtzung der direkten Emissionen der Raffinerien im Nahen Osten
erfolgte in Anlehnung an westeuropdische Raffinerien.

Tabelle 26. Emissionsfaktoren fiir Raffinerien in der OPEC (in Kkg/T]

Brennstoffoutput)
SOp NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989-2020
Bunker C 1 10
H-S 1 10
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Der Ubersee-Oltransport von Rohol und Mineraldlprodukten erfolgt iiberwiegend
mit groBen Tankern, die mit Dieselmotoren angetrieben werden. Als Treibstoff
dient schweres Riickstandsol, das als sog. Bunker-C-Qualitdt bekannt ist. Fiir den
Tankertransport von Rohol aus der OPEC wird eine einfache Strecke von 8800 km
angenomimen, die sich als gewichtetes Mittel der heutigen globalen Tankerrouten
nach WEC (1988) ergibt und in einer ihrer Komponenten (Kap-Route) gut mit dem
Wert einer neueren Studie aus Deutschland (DGMK 1992) von 17.500 km fiir den
Nahen Osten tibereinstimmt.

5.2.2 Roho6l und Mineraldlprodukte aus der Nordsee (Niederlande,
Norwegen)

Die Untersuchungen des Oko-Instituts zur Olférderung und aufbereitung in
Westeuropa ergab, daB fiir die Forderregion Nordsee heute rund 65% des Ols mit
primdren und 35% mit sekundaren Techniken gefédert werden. Dabei werden fir
die primédre Technik rd. 0,1 % der geforderten Energiemenge als Brennstoff fiir
Pumpen usw. aufgewendet, wobei diese Arbeit durch Strom aus Gasturbinen
bereitgestellt werden soll. Der Einsatz dieser Aggregate wird wegen der
gleichzeitigen Gasforderung unterstellt. Fir die sekunddre Forderung von
Nordseeol wird eine Verpressung von Wasser unterstellt, die mit 0,3% gegentiiber
der primdren Forderung mehr Strom erfordert.

Bis zum Jahr 2005 soll der Anteil von sekundédren Fordertechniken zulasten der
primdren auf 45% steigen und sich bis 2020 auf den Ausgangswert der primdren
(65%) erhohen.

Fiir die Olaufbereitung werden 0,23% ProzeBwirmebedarf (gleichbleibend)
abgeschatzt.

Die CHg-Emissionen bei der NordseeoOlféorderung werden nach der gleichen
Methodik und Datenbasis wie fir die OPEC und GUS abgeschitzt: Bei einem
Verhaltnis von ca. 80 m3 Erdolgas je t Rohol sollen 5% der Gasmenge abgefackelt
und 0,1% als diffuse Verluste direkt freigesetzt werden. Die Fackel soll einen CHy-
Umsetzungsgrad von 98% aufweisen. Damit ergibt sich bei einem Methananteil
des Erdolgases von rund 77% ein spezifischer CH4-Emissionsfaktor von rund 2,2
kg/T] Rohol. Die entsprechende Bilanzierung fiihrt bei den direkten NMVOC-
Emissionen zu einem Wert von 1,4 kg/T]. Fir das Jahr 2005 wird angenommen,
daB3 der Fackelanteil gleich bleibt, aber der CH,-Umsetzungsgrad auf 98,5% steigt.
Bis 2020 soll diese Rate weiter auf 99% erhoht werden. Die folgende Tabelle zeigt
die direkten Emissionen im Uberblick.
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Tabelle 27. Direkte Emissionstaktoren fiir die Rohdlforderung und -aufbereitung
in Westeuropa (in kg/T] Brennstoffoutput)

SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
1989 - - - 2,2 1,4 - 260
2005 - - - 1,9 1,2 - 261
2020 - - - 1,7 1,0 - 262

Fir die Aufbereitung von Rohol zu Mineral6élprodukten wurde eine Modell-
Raffinerie als typischer ProzeB3 definiert, der den westeuropdischen Stand
reflektiert. Dann wurde in Anlehnung an deutsche (DGMK 1992), schweizerische
(ETH 1992) und amerikanische (CEES 1991) Studien der typische Raffinerie-
eigenbedarf anteilig auf die jeweiligen Produkte umgelegt. Als Gewichtungs-
schliissel dienten die in der folgenden Tabelle aufgefihrten Faktoren.

Tabelle 28. Produktspezifische Gewichtungsfaktoren fiir Raffinerien

Produkt Faktor
Heizol S 1,0
Heizol EL 0,5
Dieselkraftstoff 0,5
Kerosin 0,5
Benzin 2,0
Propan/Butan 1,5
Raffineriegas 1,0

Die Deckung des Eigenbedarfs an ProzeBwéarme (rund 5,5%) erfolgt durch
Feuerungen, die mit Raffineriegas und schwerem Heizol betrieben werden!l. In
1989 lag das Verhiltnis dieser Brennstoffe bei 56 % Gas und 44 % Ol (DGMK
1989), die Tendenz fiir den Gasanteil ist aufgrund der Emissionsbegrenzungen in
der EG-Verordnung iiber GroBfeuerungsanlagen weiter steigend. Fir 2005 und
2020 wird daher ein Anteil von 80% Gas angenommen.

Der spezifische Strombedarf der Raffinerien von 0,5% des Heizwerts der
Gesamtprodukte wird ebenfalls nach den in der vorstehenden Tabelle
aufgefuhrten Gewichtungsfaktoren auf die verschiedenen Raffinerietypen verteilt,
wobei der Strom jeweils durch das Hochspannungsnetz bereitgestellt werden soll,
d.h. die Eigenerzeugung wurde hierbei vernachléssigt!2.

11 Eine Lesehilfe: In Kombination mit der vorher gezeigten Wichtungstabelle ergibt sich fiir die Produktion
von schwerem Heiz6l ein ProzeBwarmebedarf von 5,5% (1*5,5%), von HEL 2,75% (0,5*5,5%), von Benzin
11% (2*5,5%).

12 Wiederum eine Lesehilfe: Strombedarf fiir die Herstellung von schwerem Heizol 0,5% (1*0,5%), HEL 0,25%
(0,5*0,5%), Benzin 1% (2*0,5%).
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Neben den iiber den Eigenbedarf indirekt entstehenden Umwelteffekten treten in
Raffinerien auch stoffliche Verluste durch Tank-Evaporation, Leckagen und
Fackeln auf, die nach der WEC-Studie bei 0,3-0,7% des Rohdl-Durchsatzes liegen.
Wegen der Anstrengungen der Raffinerien, diese meist diffusen Emissionen von
Kohlenwasserstoffen zu minimieren (CONCAWE 1986¢+1987), wird als
europdischer Durchschnitt 0,5% des Roholeinsatzes als Verlust angesetzt, d.h. ein
stofflicher Nutzungsgrad von 99,5 %.

Die hieraus resultierenden direkten Luftschadstoffemissionen betreffen
insbesondere Methan (CH,) und fliichtige Kohlenwasserstoffe ohne CH, (NMVOC).
Fiir die Raffinerie wurde in OKO (1989) von Daten des Umweltbundesamtes
ausgegangen und ein Methan-Anteil an den gesamten
Kohlenwasserstoffemissionen von 20% unterstellt, womit sich direkte CH4-Emissio-
nen von knapp 2 kg/T] und NMVOC-Emissionen von 7,5 kg/T], jeweils bezogen auf
den Output, ergaben. Nach neueren Daten, die westeuropdische Werte
berticksichtigen (ETH 1992), liegen die CH4-Emissionen bei 0,24-1,3 kg/T] und die
NMVOC-Werte bei 843 kg/T], so daB mit 1 kg/T] fir Methan und 10 kg/T] fur
NMVOC gerechnet wird.

Tabelle 29. Emissionsfaktoren fiir Raffinerien Iin Westeuropa (in Kkg/T]

Brennstoffoutput)
SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC

1989-2020

H-S 1 10
H-L 1 10
Diesel 1 10
Benzin 1 10

Fiir den Transport des importierten Nordsee-Ols und der Mineraldlprodukte aus
Westeuropa wird eine Pipeline unterstellt, deren Transportenergiebedarf 0,06 M]
je tkm betragt (VIA 1990). Diese Transportenergie wird mit einem Elektromotor
(Nutzungsgrad ca. 90%) erzeugt, so daf3 die Stromnachfrage bei ca. 0,07 MJ/tkm
liegt. Der Strom soll von den o.g. norwegischen Gasturbinenkraftwerken
bereitgestellt und als Transportentfernung nach DGMK (1992) 800 km
angenommen werden.

5.2.3 Rohdl GUS

Aufgrund des schlechten Zustandes der technischen Infrastruktur in der
russischen Erdélforderung wurde fiir die Olférderung ein Energiebedarf angesetzt,
der knapp unter dem Kraftbedarf fiir sekundére Fordertechniken im OPEC-Bereich
liegt (0,23%). Als Bereitstellungssystem fiir diese mechanische Energie wurde ein
mit Mineraldlprodukten angetriebener Motor definiert.
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Fiir die Olaufbereitung wurde pauschal ein Aufwand von 4,75% an ProzeBwéirme
bezogen auf den Heizwert des gewonnenen Ols, veranschlagt. Dieser relativ hohe
Wert wurde aufgrund der teilweise extremen klimatischen Bedingungen (lange
Kilteperioden) und des schlechten Anlagenzustandes durch das Oko-Institut
abgeschitzt. Als Bereitstellungssystem fiir diese ProzeBwérme wurde ein Olkessel
definiert. Dieser Betrachtungsweise liegt die eher Kkonservative Annahme
zugrunde, daB ausschlielich Mineraldlprodukte fiir die ProzeBwarmeherstellung
genutzt werden. Da jedoch fir den GUS-Raum keinerlei Informationen dariiber
vorliegen, mit welchem Anteil das Erdolgas (s.u.) bei der ProzeBwarmeproduktion
beteiligt ist, kann diese Schédtzung als "sichere" betrachtet werden. Fur die Jahre
2005 und 2020 wurden keine signifikanten Anderungen dieser Parameter unter-
stellt.

Bei der Gewinnung von Erdol werden betrdachtliche Mengen von Methan tber die
Emission von Erdolgas (ca. 77% CHy) frei. Hier wurde nach (DGMK 1992) ein
Verhaltnis von 250 m3 Erdolgas je geforderte Tonne Rohol unterstellt.

Waéhrend ein Teil des Erdolgases gefaf3t und weitergenutzt wird, wird der Rest des
Erdolgases abgefackelt. Werden 15% dieser Erdélgasmenge mit einem Abbrand
von 96% (DGMK 1992) abgefackelt und werden 0,2% des Erdolgases als diffuse
Verluste freigesetzt, so ergeben sich CH -Emissionen von 27 kg/T] bzw. NMVOC-
Emissionen von 17 kg/T], die CO,-Emissionen der Fackel betragen 2.388 kg/T] des
geforderten Rohols.

Fiir das Jahr 2005 wird keine Anderung dieser Parameter erwartet. Fiir das Jahr
2020 konnte sich der Anteil des gefaBten und genutzten Erdolgases um 5
Prozentpunkte erhohen, so da3 nur noch 10% des Erdolgases abgefackelt werden
muBten. Damit ergeben sich Emissionswerte von 21 kg CHy/T], 13 kg NMVOC/T]
und 1.592 kg CO,/T].

Fir den Transport des Rohols wird eine Pipeline unterstellt, deren
Transportenergiebedarf bei 0,06 M]J/tkm liegt (VIA 1990). Wird diese
Transportenergie mit einem Elektromotor (Nutzungsgrad ca. 90%) bereitgestellt,
so kann konservativ abgeschéatzt werden, daB3 die Stromnachfrage aus dem GUS-
Netz bei ca. 0,07 MJ/tkm liegt. Dieser Wert diirfte sich auch fiir 2005 und 2020
nicht verandern.

Die Transportentfernung wurde mit ca. 2.500 km (DGMK 1992) angenomimen, SO
daB implizit unterstellt wird, daB das Ol maximal aus dem Wolga-Ural-Gebiet nach
Europa transportiert wird.

5.3.4 Mineral6lprodukte GUS

Fur die Verarbeitung von Erdol zu schwerem und leichtem Heizol sowie zu Diesel
und Benzin wurde ein Emissions-Modell fiir eine GUS-Raffinerie entwickelt. Da
keinerlei Angaben tuber die Effizienz bzw. die Emissionen von GUS-Raffinerien
vorliegen, mufBlten hier plausible Schitzungen verwendet werden. Diese
Schiatzungen  beruhen im  wesentlichen auf  Fortschreibungen von
westeuropdischen Raffinerieparametern.
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o Fur die Produktion von schwerem Heizol wird ein Strombedarf von 2%
(bezogen auf den Heizwert des jeweiligen Produktes) sowie ein
ProzeBwéarmebedarf von ca. 10% unterstellt. Der Strombezug erfolgt iiber das
GUS-Landesnetz, wahrend die ProzeBwarme iiber einen mit schwerem Heizol
befeuerten Kessel geliefert wird, der wiederum direkt mit Raffinerie-
produkten beheizt wird. Die auf den Heizwert bezogenen Verluste wurden
mit 5% angesetzt. Waihrend fiir das Jahr 2005 keine Anderungen
angenommen wurden, erwarten wir fur 2020 Verluste von 2,5% sowie einen
Strombedarf von 1% und einen ProzeBwarmebedarf von 5%.

o Der Strombedarf fiir die Raffination leichten HeizOls betrdgt 1% und der
ProzeBwéarmebedarf ca. 5%, wobei der Strom wiederum iiber das Landesnetz
und die Warme uber einen mit schwerem Heizdl befeuerten Kessel geliefert
wird. Die Verluste wurden fiir 1989 und 2005 wiederum mit 5% sowie fiir
2020 mit 2,5% unterstellt. Fiir den Strombedarf erwarten wir 0,5% und fir
den ProzeBwarmebedarf 2,5%.

o Die Dieselproduktion erfordert etwa 1% Strom und 5% ProzeBwarme, welche
wiederum aus dem Landesnetz bzw. aus einem Kessel fiir schweres Heizol
geliefert werden. Wahrend sich diese Werte fir das Jahr 2005 nicht
wesentlich verdndern diurften, wurden fir 2020 0,5% (Strom) bzw. 2,5%
(ProzeBwarme) unterstellt. Die Umwandlungseffizienz wurde bis zum Jahr
2005 mit 95%, und fiir 2020 mit 97,5% abgeschatzt.

o Fur die Benzinherstellung betrdgt der notwendige Strombezug aus dem
Landesnetz ca. 2,5% und der ProzeBwdrmebedarf aus o.g. Kessel etwa 10%.
Hier wurden wieder die Parameter fir 2005 nicht verdndert, wahrend fiir das
Jahr 2020 von einem Strombedarf von 2% sowie von einem
ProzefSwarmebedarf von 10% ausgegangen wurde. Die Umwandlungseffizienz
wurde fir 1989 und 2005 mit etwa 95%, fiir 2020 mit 97,5% angenomimen.

In der Raffinerie entstehen direkte Emissionen von CH, und NMVOC. Hier wurde
vereinfacht angenommen, daf3 bei der Raffination von Heiz6l, Benzin und Diesel
die doppelten Emissionen von Westeuropa auftreten. Dies entspricht den Werten,
die im CORINAIR-Projekt (CEC 1991) fur alte Raffinerien in Westeuropa
ausgewiesen werden. Die Sanierung bzw. der Ersatz von Raffinerien in der GUS
werden fiir 2005 noch nicht zu wesentlichen Anderungen der spezifischen
Emissionen fiithren, fir das Jahr 2020 wurden die heutigen Durchschnittswerte
von westeuropdischen Raffinerien unterstellt (vgl. Tabelle unten).
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Tabelle 30. Emissionsfaktoren [fiir Raffinerien in der GUS (in Kkg/T]

Brennstoffoutput)
SOo NOy Cco CHy NM- N>O COy | Bemerkungen
VOC
1989+200
5
H-S 2 20
H-L 2 20
Diesel 2 20
Benzin 2 20
2020
H-S 1 10
H-L 1 10
Diesel 1 10
Benzin 1 10

Fir den Transport der Mineral6lprodukte in die Bundesrepublik Deutschland wird
eine Pipeline unterstellt, deren Transportenergiebedarf 0,06 M] je tkm betragt
(VIA 1990). Wird diese Transportenergie mit einem Elektromotor (Nutzungsgrad
ca. 90%) bereitgestellt, so kann konservativ abgeschitzt werden, daB3 die
Stromnachfrage aus dem GUS-Netz bei ca. 0,07 MJ/tkm liegt.

Die Transportentfernung wurde mit ca. 2.500 km (DGMK 1992) angenommen.
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5.4 ProzeBkette Erdgas

Wie bei der Roholgewinnung steht beim Erdgas die Exploration vor der Nutzung
von Lagerstitten. In der Abgrenzung der ProzefBkette wurde dieser Aspekt
vernachléssigt, da der spezifische Energiebedarf nach amerikanischen Quellen
deutlich unter 0,1% des Heizwertes des geforderten Erdgases liegt. Eine deutsche
Studie untersuchte Explorationsaufwdnde in den Lieferldndern fiir Erdgas und
fand als Summe fir 1989 einen anteiligen Aufwand von knapp 2 P] (DGMK 1992).
Bei einem Gesamtimport von rund 2.200 PJ im gleichen Jahr entspricht dies
weniger als 0,1% des Erdgas-Heizwertes, so daf3 die Exploration als ProzefBstufe
vernachlassigt wird.

Die Techniken zur Gasforderung unterschieden sich weniger als die bei Erddl, so
daB3 nur zwischen landgestiitzter (onshore) und seegestiitzter (offshore) Forderung
zu unterscheiden ist. Die der Forderung nachfolgende Gasaufbereitung
(Trocknung, C_ H,,-Abscheidung, ggf. Entschwefelung) erfordert uberwiegend
Brennstoff fur ProzeBwdarme und Kraft (Strom). Neben dem ProzeBenergiebedarf
treten bei der Aufbereitung auch Verluste auf. Durch die Gasreinigung werden 2-
20% des Gasinputs abgetrennt, wobei die entfernten Stoffe (schwere C H,,
Lagerstittenwasser, H,S) z.T. als Nebenprodukte genutzt werden konnen. Als gene-
reller Wert fir Leckagen, Prufgase, diffuse Lecks usw. wird ein Gasverlust von
0,1% angenommen.

5.4.1 Erdgas aus den Niederlanden, Norwegen und Ddnemark

Das in Norwegen geforderte Erdgas H wird zu 100% offshore in der Nordsee
gefordert. Als spezifischer Energieaufwand ergab unsere Abschdtzung 0,1% des
Gasheizwertes als Strom. Fir die Aufbereitung wird nach Angaben der Ruhrgas
AG (1992) ein Gaseigenverbrauch zur (katalytischen) Entschwefelung von rund
0,1% des Heizwertes angenommen, der durch Erdgas gedeckt werden soll. Fir die
Bereitstellung des Hilfsstrombedarfs wird ein modernes Gasturbinenenkraftwerk
unterstellt.

Als direkte Methanemissionen aus der Forderung werden aufgrund der offshore-
Situation 0,2% der Rohgasforderung angenommen, dies entspricht zusammen mit
der Aufbereitung (weitere 0,1% - s.0.) einem direkten CHy-Emissionsfaktor von
rund 48 kg/T] Gasoutput. Andere direkte Emissionen fliichtiger Kohlenwasserstoffe
werden vernachléssigt.

Die Forderung von Erdgas L erfolgt in den Niederlanden tiiberwiegend auf dem
Land. Der hierfiir erforderliche Stromeinsatz liegt nach unserer Abschatzung bei
0,1% des Gasheizwertes. Zur Gasaufbereitung (ohne Entschwefelung) werden wie
in Norwegen weitere 0,1% des Gasheizwertes unterstellt. Der Hilfsstrom wird hier
ebenfalls durch ein modernes Gasturbinenkraftwerk erzeugt.

Als direkte Methanemissionen aus der Férderung werden aufgrund der onshore-
Situation 0,15% der Rohgasférderung angenommen. Dies entspricht zusammen
mit der Gasaufbereitung (0,1%) einem direkten CH4-Emissionsfaktor von rund 47
kg/T] Gasoutput. Andere direkte Emissionen flichtiger Kohlenwasserstoffe werden
vernachléssigt.
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Der Transport des gereinigten Gases erfolgt praktisch ausschlieBlich in Pipelines,
die durch Verdichter (Gasturbinen) angetrieben werden. Der Brennstoffbedarf
dieser Anlagen liegt nach verschiedenen Untersuchungen je 100 Kkm
Transportdistanz bei 0,1-0,2% des Gasoutputs, wobei fiir den westeuropdischen
Transport (aus Skandinavien, Holland) nach Angaben der Ruhrgas AG (1992) 1,4%
je 1.000 km als typisch gelten konnen. Dies stimmt gut mit Angaben in DGMK
(1992) uberein, nach denen sich fir die genannten Linder ein spezifischer
Aufwand von 0,2% pro 100 km ergibt. Je nach Gasqualitdt und Dichte liegt der
Treibstoffbedarf bei 0,5-0,8 MJ/t*km, woraus sich als Mittel bei 30% Nutzungsgrad
der Verdichter ein mechanischer Energiebedarf von rund 0,2 M],,/t*km ergibt.

Fiur den tberregionalen Ferntransport in Westeuropa wird eine Leckrate (inkl.
wartungsbedingter Freisetzung) von 0,006% des Gasdurchsatzes je 1000 km nach
DGMK (1992) unterstellt, die als Standardwert genutzt werden soll. Andere direkte
Emissionen fliichtiger Kohlenwasserstoffe werden vernachldssigt. Damit ergibt
sich ein Emissionsfaktor von 0,7 kg Methan je T] Brennstoffinput fiir den Import
niederlandischen Erdgases und von 1,6 kg/T] fiir norwegisches Erdgas.

5.4.2 Erdgas aus der GUS

Die Parameter der ProzeBkette fiir Gas basieren hinsichtlich der
Hilfsenergieaufwendungen auf den Annahmen des GEMIS-Projekts (OKO 1992)
und beziiglich der Emissionen auf einer zusammenfassenden Arbeit zu den
Emissionen in der Gas-ProzeBkette bei russischem Erdgas (OKO 1993a). Diese
Arbeit basiert auf der Auswertung verschiedener zusammenfassender Arbeiten
(Rabchuk 1991; Arbatov 1990; McKinsey 1992) und beschreibt ausfiihrlich die
Systemabgrenzungen. Da die Datenunsicherheit erheblich ist, wird auch hier
jeweils eine Maximal- und eine Minimalvariante entwickelt.

Fur die Erdgasforderung wird ein Bedarf von mechanischer Energie von 0,1%
bezogen auf den Heizwert des geforderten Gases unterstellt. Diese mechanische
Arbeit wird tiber elektrische Motoren bereitgestellt, deren Stromversorgung tiber
ein reprasentatives Gasturbinen-Kraftwerk am Forderstandort realisiert wird.

Fur die Aufbereitung des Gases (Trocknung, Kohlenwasserstoffabscheidung, ggfs.
Entschwefelung) wurde ein Strombedarf von 0,2% fir Kraft und eine
ProzeBwirme-Nachfrage von 0,64% abgeschatzt. Der Strombedarf fir die
Elektromotoren wird wieder 1iuber ein standortnahes Gasturbinenkraftwerk
gedeckt und die ProzeBwdarme tiber einen Gaskessel geliefert. Unter
Berticksichtigung der repréasentativen Nutzungsgrade dieser Anlagen ergibt sich
ein summarischer Brennstoffaufwand von ca. 2,3% fir die Foérderung und
Aufbereitung. Dieser Wert stimmt relativ gut mit den Schiatzungen der DGMK
(1992) tiberein, die einen Wert von 2,1% ermittelt. Fir die Jahre 2005 und 2020
wurden diese Parameter nicht variiert.
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Die Emissionen bei Forderung und Aufbereitung wurden in zwei Varianten
abgeschitzt (OKO 1993a). Die untere Annahme geht von einer gesamten CH,-
Emission von 1,1% (0,8% Forderung, 0,3% Aufbereitung) aus und beruht auf der
unteren Variante von Rabchuk (1991). Die obere Annahme geht mit einem
Verlust von ca. 3,15% (Forderung 2,25%, 0,8% Aufbereitung) auf Arbatov (1990)
zuruck.

Wahrend fir 2005 keine Verdanderung dieser Bandbreite angenommen werden
konnte, wurde fur den Zeithorizont bis 2020 angenommen, daf3 die Verluste auf
alle Falle bis auf das Niveau der unteren Variante fiir 1989 zuriickgehen werden.
Die folgende Tabelle zeigt die bei einem Methangehalt von 97% resultierenden
Emissionen.

Tabelle 31. Emissionsfaktoren fiir Erdgasforderung und -aufbereitung in der GUS
(in kg/T] Brennstoffinput)

SOo NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC

1989+200

5

Forderung 154 min.
433 max.

Aufbereit. 58 min.
154 max

gesamt 212 min.
587 max.

2020

Forderung 154

Aufbereit. 58

gesamt 212

Fur die Fortleitung des Erdgases mittels Pipeline wird nach Ruckrechnung der
Werte aus (DGMK 1992) Kraft von 0,02 bis 0,03 M]J/tkm nachgefragt. Da in (VIA
1990) derartige Systeme jedoch mit einem Bedarf von 0,06 M]/tkm
Antriebsenergie beschrieben werden, wurde in konservativer Annahme der
letztere Wert genutzt.

Diese mechanische Arbeit wird durch Gasverdichterstationen bereitgestellt. Fir
die Definition der Transportentfernung ist der Herkunftsort des Erdgases
entscheidend. Die nach Deutschland exportierten Gasmengen diirften dabei v.a.
aus dem Jamburger und aus dem Orenburger Feld stammen. Bei einem Verhéltnis
von 50:50 ergdbe sich eine mittlere Transportentfernung von ca. 7.000 km, d.h.
etwa 1.000 km mehr als in (DGMK 1992) zu Grunde gelegt wurde. Hier wird
nachfolgend die Entfernung von 7.000 veranschlagt.
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Da Angaben uber direkte Erdgasverluste (d.h. zu 97% Methan) nur fir das
gesamte vermaschte russische Ferngasnetz vorliegen, stellt sich die Frage nach
den dem Gasexport anrechenbaren Verlusten. Als konservative Annahme wurde
daher davon ausgegangen, daB3 ca. 25% des vermaschten Netzes von insgesamt
220.000 bis 250.000 km den Exporten anrechenbar sind13.

So ergeben sich wiederum zwei Varianten: In der unteren Variante betragen die
anrechenbaren Verluste 0,4% und in der oberen Variante 0,8%. In diesen Gro3en
sind sowohl die Leckagen der Pipelines, die Untergrund-Speicher und aus me-
thodischen Griinden auch die Leckagen an den Kompressorstationen enthalten.
Wiéhrend fiir 2005 keine Anderung angenommen werden konnte, wird fiir 2020
wieder mit der unteren Variante gerechnet. Bei einem Methangehalt von 97%
ergeben sich die in der folgenden Tabelle gezeigten Emissionen.

Tabelle 32. Emissionsfaktoren fiir Erdgastransport in der GUS (in Kkg/T]

Brennstoffinput)
SOp NOy Cco CHy NM- NO COy | Bemerkungen
VOC
1989+200
5
Transport 77 min.
Transport 154 max.
2020
Transport | | 77|

5.4.3 LNG aus Algerien

Die Bereitstellung von Flussigerdgas (Liquefied Natural Gas = LNG) erfolgt bei
Gewinnung und Gasaufbereitung analog zu der von konventionellem Erdgas. Da
keine belastbaren Daten zur algerischen Erdgas-Prozef3kette vorliegen, mufite hier
auf grobe Schétzungen zuriickgegriffen werden, die sich im wesentlichen an der
Onshore-Gasforderung in Europa orientieren. Fir die Forderung wurde ein
Strombedarf von 0,1% des Energieinhalts des gewonnenen Erdgases unterstellt,
der mit einem Gasturbinenkraftwerk (vergl. Abschnitt 4) bereitsgestellt wird. Als
direkte Methan-Emission bei der Foérderung wurde ein Anteil von 0,15% der
Rohgasforderung geschéatzt. Der Hilfsenergiebedarf fiir die Erdgasaufbereitung
wurde fiir Kraft mit 0,1% und fiir ProzeBwdarme mit 0,1% (jeweils bezogen auf den
Energieinhalt des aufbereiteten Gases) unterstellt. Der Hilfsstrom wird durch ein
Gasturbinenkraftwerk und die ProzeBwarme durch einen Erdgaskessel
bereitgestellt. Die direkten Methan-Emissionen von Forderung und Aufbereitung
betragen ca. 49 kg/T]. Andere direkte Emissionen werden vernachlassigt.

13 Zum Vergleich: ca. 15% der Gasférderung der GUS werden nach Ost- und West-Europa exportiert, wobei
der deutsche Anteil 4% betragt.
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In einem weiteren ProzefBschritt wird das gereinigte Erdgas verfliissigt. Danach
wird es iiber ein Belade-Terminal an LNG-Tanker fiir den Uberseetransport
tiibergeben. Nach dem Empfang des LNG an einem Entlade-Terminal wird es in
einer Wiederverdampfungsanlage als konventionelles Erdgas riickgewonnen und
steht fiir die Einspeisung in das nationale Transportnetz bereit (vgl. Schwier 1980).

Der entscheidende ProzefBschritt ist dabei die Verfliissigung, die iiberwiegend mit
Gemischkaltekreislaufverfahren erfolgt, bei denen ein (elektrisch) betriebener
Kompressor den wesentlichen Energiebedarf aufweist. Nach Angaben der
Gaswirtschaft betragt der Strombedarf bei diesen Verfahren 0,3-0,7 kWh,/m3 LNG
(i.N.), woraus sich als Mittelwert 0,5 kWh,/m3 LNG ableiten 148t
(Burkhardt/Stockmall/Zollner 1986; Stockmann/Zollner 1985). Mit einem Heizwert
des LNG von rd. 10 kWh/m3 ergibt sich damit ein Strombedarf der Verfliissigung
von 5% des LNG-Heizwertes. Dieser Strom soll - vereinfachend fiir Algerien - in
einem Gasturbinen-Kraftwerk erzeugt werden, das Erdgas aus der algerischen
Forderung (onshore) einsetzt (vgl. Kapitel 4).

Fur die Tankerroute werden die Kenndaten des LNG-Tankschiffes (Abschnitt 4)
verwendet, die Transportentfernungen liegen - beim Import aus Algerien - bis
zum Hafen in Deutschland bei 3.300 km (vgl. Schwier 1980).

Die stofflichen Verluste (CHg -Emissionen) entlang der LNG-spezifischen
ProzeB3kette wurden in der Literatur bislang nicht angegeben. Als Anhaltswert
werden - in Anlehnung an Daten fiir die LH,-ProzeBkette (vgl. OKO/GhK 1992) -
beim Be- und Entladen jeweils 0,1% des Stoffumsatzes als diffuse CH,-Emissionen
angenommen. Aus Modellierungsgriinden wird jedoch die Summe der diffusen
Verluste (0,2%) dem Tanker zugeordnet. Es ergibt sich damit ein Emissionsfaktor
von 39 kg Methan je TJ.

Die Entladung und Wiederverdampfung erfordert Proze3gas zur Aufeizung sowie
geringe Strommengen, die nach den o.g. Daten der Gaswirtschaft mit 0,1% des
LNG-Heizwertes fiir die Aufheizung (mit Gas-Kessel) und ebenfalls 0,1% des LNG-
Heizwertes fiir Strom (aus dem Verbundnetz) abgeschdtzt wurden. Diese
Prozef3schritte wurden jedoch in der hier vorliegenden Arbeit nicht bilanziert, da
sie entsprechend der Systemgrenzendefinition nicht erfat werden und eine
Modellierung der inldndischen Hilfsenergiebereitstellung hier nicht erfolgt.
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5.5 ProzeBkette Uran

Die Prozesse zur Gewinnung, Aufbereitung und Anreicherung von Uran sowie die
bei der Brennelementherstellung wurden an anderer Stelle ausfiihrlich diskutiert,
so daB hier darauf verwiesen werden kann (vgl. OKO/GhK 1989+1992). Aus diesen
Arbeiten ergab sich, da3 bei der Urannutzung die dem Atomkraftwerk (AKW)
vorgelagerte Brennstoffkette nicht unwesentliche Anteile von indirekten
Umweltaspekten aufweist. Fur den Strombedarf entlang der vorgelagerten
ProzeBstufen wird unterstellt, da3 dieser aus dem Verbundnetz gedeckt wird,
soweit nicht typischer Grundlastbetrieb erfolgt (Anreicherung), wahrend
ProzeBwdrme durchweg von Gaskesseln bereitgestellt werden soll.

Bei der heutigen Uranférderung werden iberwiegend '"reiche" Vorkommen
genutzt, die Konzentrationen von Uran im Bereich von 0,1-0,2 % aufweisen. Der
hierzu erforderliche Energieaufwand ergibt sich in erster Ndherung aus der zu
bewegenden Masse des Tragergesteins, die eine Funktion der Erzkonzentration ist.
Nach Urangewinnung und -aufbereitung muf3 das Uranerz fir die Anreicherung
(vgl. unten) in Uranhexafluorid (UF;) umgewandelt werden (Urankonversion).
Danach kann dann die Brennelementfertigung erfolgen.

Der energetisch aufwendigste Schritt zur Bereitstellung von Brennstoff fir
Leichtwasserreaktoren liegt in der Urananreicherung, mit der die Konzentration
des spaltbaren Uranisotops 235U gegeniiber der natiirlichen Konzentration von rd.
0,7 % auf mindestens 3,2 % erhoht wird. Der Energiebedarf der Anreicherung
hiangt vom gewilinschten Grad der Zielanreicherung und der Abreicherung des
235U-armen Teilstroms (tailings) ab. Zur Anreicherung auf 3,2 % sind unter
ublichen Bedingungen ca. 4,4 Einheiten sog. Uran-Trenn-Arbeit (UTA) notwendig
(RWE 1989), die den Aufwand zur Anreicherung eines kg Uran auf den Zielwert
beschreibt.

Je nach Anreicherungstechnik ist verschieden viel Strom fir eine UTA notig: die
Gas-Diffusion erfordert je UTA nach empirischen Daten aus den USA rund 2400
kWh Strom, d.h. ca. 4% Strom bezogen auf den AKW-Output bzw. rund 1,35%
bezogen auf den thermischen Input (CEES 1991). Die Gaszentrifugentechnik liegt
dagegen bei nur 100 kWh/UTA. Nach amerikanischen Angaben der
Atomindustrie werden unter Zugrundelegung des Kraftwerksparks in der Region,
in der die Urananreicherungsanlagen stehen, allein durch Urananreicherung
indirekte CO,-Emissionen von rund 9.200 kg/T] Strom verursacht (Science Con-
cepts 1989). Dies sind umgerechnet auf den Bezugswert "Brennelement" rund
3.100 kg/TJy,- Eine neuere Studie ergibt fir amerikanischen Atomstrom eine CO,-
Emission von 14.000 kg/TJ,, bezogen auf den Reaktorinput (CEES 1991)14.

14 Nach einer ausfiihrlichen Analyse der Vorleistungen fir japanische AKW liegen die indirekten COo-
Emissionen unter dortigen Verhaltnissen bei 3.100 kg/T]iy, (vgl. JAERI 1992).
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Eine noch nicht als Endfassung veroffentlichte Studie der Internationalen Energie-
Agentur (IEA) ergab ein ganz dhnliches Bild: fir die nordamerikanische Situation
wird dort fir die vorgelagerten CO,-Emissionen der gesamten ProzeBkette mit
rund 14.800 kg/T]y, gerechnet (IEA 1992), wdhrend sich fiir die europédischen
OECD-Lander rund 5.900 Kkg/T]y ergaben. Damit liegt die international
anerkannte GroSenordnung der indirekten CO,-Emissionen der Atomkraft bei
3.000-15.000 kg/TJ,.

Insgesamt ist zu beachten, daB3 in der UranprozeBkette Emissionen iiberwiegend
nur durch Hilfsprozesse, nicht aber direkt entstehen.

In dieser Arbeit wird die ProzeBkette fiir Uran nur zu einem geringen Teil
bearbeitet. Eine Emissionsbilanzierung kann nicht erfolgen, da fir alle
ProzeB3schritte  konsistente = Annahmen tiiber die Charakteristika der
Hilfsenergiebereitstellung (z.B. die Struktur des anzusetzenden Kraftwerksparks)
getroffen werden missen. Nachfolgend werden daher nur die GréB3enordnungen
der Hilfsenergieaufwendungen aufgezeigt. Diese miissen dann nach Vorliegen
aller Daten zur gesamten ProzeBkette mit den energiebezogenen
Emissionsfaktoren der Hilfsenergiebereitstellung verkniipft werden. Die in den
folgenden Abschnitten gemachten Angaben zu den Kraftwerksparks sind als
Grundlage fiir die dann notwendige Diskussion zu verstehen.

Nachvollziehbare bzw. abgesicherte Daten iuber das Herkunftsmix von
importiertem Uran liegen nicht vor.

5.5.1 Uran aus Afrika

Bei der Forderung und Aufbereitung von Uran in Afrika konnen die US-
amerikanischen Werte fir den Tiefbau (vgl. unten) angenommen werden, d.h.

e 0,25% Strom plus

e 0,25% Brennstoff

bezogen auf den thermischen Energiegehalt von Uran-Brennelementen. Als
Brennstoff soll Diesel zum Einsatz kommen. Der Strom wird aus einem
Kohlekraftwerk bereitgestellt.

5.5.2 Uran aus Australien

Der Energieaufwand in Australien fir die Gewinnung und Aufbereitung von Uran
liegt aufgrund des Tagebaus niedriger als in den USA. Es werden

e 0,1 % Strom plus

e 0,1 % Brennstoff

angenommen, bezogen auf den thermischen Energiegehalt von Uran-
Brennelementen. Der Brennstoff wird als Diesel nachgefragt, fir die
Stromherstellung sollte ein Kohlekraftwerk unterstellt werden.
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5.5.3 Uran aus Kanada

In Kanada wird Uran aus sehr reichen Vorkommen sowohl im Tagebau, als auch
im Tiefbau gefddert. Fur die Gewinnung und Aufbereitung sowie Konversion
werden

e 0,15 % Strom und
e 0,15% Brennstoff (Diesel)

angenomimen, wiederum bezogen auf den thermischen Energiegehalt von Uran-
Brennelementen. Als Stromerzeugungsmix kann ein Kraftwerkspark von 35%
Wasserkraft, 15% AKW und 50% Steinkohle abgeschétzt werden, das in etwa der
kanadischen Grundlast-Erzeugungsstruktur entspricht.
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5.5.4 Uran aus den USA

Der Energieaufwand fiir die UFg-Bereitstellung liegt in den USA bei
e 0,25 % Strom plus
e 0,25 % Brennstoff

bezogen auf den thermischen Energiegehalt von Uran-Brennelementen (CEES
1991). Diese KenngrtBe konnte, zusammen mit den entsprechenden
Kraftwerksdaten, als Naherung fiir den Uranimport angesetzt werden.

5.5.5 Uran aus der GUS

In der GUS wird Uran ebenfalls in einem Mix von Tief- und Tagebau gefordert, die
Aufbereitung und Konversion erfolgt analog zu den US-Verfahren. Aufgrund der
typischerweise ungiinstigeren Technologiebasis gehen wir von einem
Gesamtbedarf fir die Uranféoderung, -aufbereitung und -konversion von

e 0,45% Strom und
e 0,5% Brennstoff (Diesel)

aus, jeweils bezogen auf den thermisch nutzbaren Energiegehalt von Uran-
Brennelementen. Fur die Stromnachfrage kann der GUS-Kraftwerkspark, fir die
Brennstoffseite die GUS-Dieselkette mit entsprechenden Motoren, verwendet
werden.
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6 Berechnung der ProzefBketten

In den folgenden Tabellen sind die summierten Emissionen fur die Auslands-
ProzeBketten gezeigt.

Tabelle 33. Emissionsfaktoren des Energieimports fir 1989 (in kg/T]

Brennstoffoutput)
Energietrdger SOy NOy co NM- NO COqy CH, |Bemer-
VOC kungen
StK Polen 34,4 25,0 2,5 0,8 0,1| 4.453,9 713,0 | Exp.-Kohle
Stk GUS 44,5 18,1 7,3 2,8 0,1] 7.045,1 136,8 | Exp.-Kohle
StKo-AUS/US 96,6 116,2 12,8 7,1 0,0] 6.118,7 107,2 | Exp.-Kohle
StKo-SuidAfrika 114,0 134,7 15,4 8.3 0,1]| 8.343,7 522,0 | Exp.-Kohle
Roho6l-OPEC 42,3 48,8 5,7 7,6 0,0 3.563,2 7,5
Rohol-EG 0,0 2,3 0,8 1,5 0,0 912,1 2,8
Rohol GUS 86,4 26,7 10,5 22,3 0,0]11.057,7 35,2
Ol-S-OPEC 178,1 85,2 19,2 23,5 0,0]15.832,8 10,2
OL-S-EG 32,6 15,1 6,2 12,9 0,0 6.854,6 6,7
OL-S GUS 269,4 68,6 29,6 54,3 0,1]30.841,9 64,8
OL-EL-EG 16,3 9,2 3,7 12,2 0,0| 4.005,2 54
OL-EL GUS 179,5 48,1 20,2 48,9 0,1]21.137,8 51,6
Diesel-EG 16,3 9,2 3,7 12,2 0,0| 4.005,2 54
Diesel GUS 179,5 48,1 20,2 48,9 0,1]21.137,8 51,6
Benzin-EG 65,2 26,6 11,2 147,2 0,0]12.516,2 9,4
Benzin GUS 278,1 72,1 31,0 54,9 0,1]32.245,2 69,3
Erdgas-NOR 0,0 3,9 1,2 0,1 0,0 870,2 50,4 | Erdgas H
Erdgas-NL 0,0 1,9 0,7 0,1 0,0 471,8 48,1 | Erdgas L
Erdgas GUS 0,0 20,8 10,5 1,4 0,0 3.765,2 313,6 |EG H min.
Erdgas GUS 0,0 20,8 10,5 14 0,0| 3.769,8 810,6 |EGH
max.
LNG Algerien 10,9 72,2 30,8 4,5 0,1(10.315,3 100,2
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Tabelle 34. Emissionsfaktoren des Energieimports [fiir 2005 (in kg/T]
Brennstoffoutput)
Energietriger SOp NOx Cco NM- N>O COq CH, |Bemer-
VOC kungen
StK Polen 34,3 24,9 2,5 0,8 0,1| 4.440.0| 6413 | Exp.Kohle
Stk GUS 85,2 34,3 13,9 53 0,1|13.477,0 159,9 Exp.-Kohle
StKo-AUS/US 92,4 116,3 12,7 6,9 0,0 6.109,8 107,0 Exp.-Kohle
StKo-SiidAfrika 114,1 1324 15,5 8,2 0,1| 8.334,0 521,8 Exp.-Kohle
Roh&1-OPEC 43,5 50,0 6,0 6,0 0,0| 3.428,0 4,6
ROhSL-EG 0,0 1,6 0,8 1,3 00| 9279 2,5
Rohsl GUS 86,3 26,6 10,5 22,3 0,011.032,2 35,1
O1S-OPEC 179,6 86,6 19,6 21,5 0,0|15.668,8 6,7
OLS-EG 11,9 9,3 45 12,1 0,0| 6.167,1 7.3
OIS GUS 269,2 68,3 29,4 54,3 0,130.720,9 64,0
OL-EL-EG 5,9 5,8 2,8 11,7 0,0| 3.659,8 5.5
OLEL GUS 179,4 47,9 20,1 48,8 0,121.063,3 51,2
Diesel-EG 5,9 5,8 2,8 11,7 0,0| 3.659,8 5,5
Diesel GUS 179,4 47,9 20,1 48,8 0,1|21.063,3 51,2
Benzin-EG 23,8 16,2 77| 1458 0,0|11.145,6 10,9
Benzin GUS 277.9 71,8 30,8 54,8 0,1]32.103,6 68,3
Erdgas-NOR 0,0 3.2 1,2 0,1 0,0| 8402 50.4 | Erdgas H
Erdgas-NL 0,0 1,7 0,6 0,1 0,0 460,9 48,1 Erdgas L
Erdgas GUS 0,0 17,5 8,8 1,2 00| 3.2053| 311.2|gGH min.
Erdgas GUS 0,0 17,5 8.9 1,2 0,0| 3.2094 8043 |EG 4
max.
LNG Algerien 11,0 72,2 30,8 4,5 0,1(10.314,2 100,1
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Tabelle 35. Emissionsfaktoren des Energieimports [fiir 2020 (in Kkg/T]

Brennstoffoutput)

Energietriger SOp NOx Cco NM- N>O COq CH, |Bemer-
VOC kungen

StK Polen 30,1 21,8 2,2 0.7 01| 3.889.2| 496,3|Exp.-

Kohle.

Stk GUS 81,0 32,1 12,5 44 0,1|12.298,0|  140,6 | Exp -Kohle

StKo-AUS/US 91,9 114,22 12,7 6,9 00| 6.098,7| 106,9 | Exp Kohle

StKo-SiidAfrika 100,3| 1324 15,5 8.1 01| 83220 521,7|Exp.-Kohle

Roh&1-OPEC 44.4 50,9 6,2 5,1 0,0| 3.258,1 3.3

ROhSL-EG 0,0 1,3 0.8 1,1 00| 9416 2,3

Rohél GUS 77,0 22,8 9,0 16,5 00| 9.105,7 25,2

O1-S-OPEC 180,7 87,7 19,8 20,5 0,0 | 15.463,5 5,1

OLS-EG 11,9 7.9 4,4 11,8 0,0| 6.0982 7.1

O1-S GUS 160,3 41,3 17,4 30,7 0,1|17.833,4 33,4

OLEL-EG 5,9 4,8 2,7 11,5 00| 3.624,4 5.3

OL-EL GUS 119,2 32,2 13,2 28,8 0,0 |13.510,7 30,0

Diesel-EG 5,9 4,8 2,7 11,5 00| 3.624,4 5.3

Diesel GUS 119,2 32,2 13,2 28,8 0,0]13.510,7 30,0

Benzin-EG 23,8 14,0 75| 1456 0,0(11.012,6 10,6

Benzin GUS 241,9 59,4 25,5 34,4 0,126.345,3 40,0

Erdgas-NOR 0,0 2,9 1,1 0,1 00| 8145 50.4 | Erdgas H

Erdgas-NL 0,0 1,4 0,6 0,1 00| 4511 48,1 | Erdgas L

Erdgas GUS 0.0 14,1 7.2 0,9 00| 2.6429| 3046 |Erdgas H

LNG Algerien 11,0 72,3 30,8 4,5 0,1[10.312,9| 100,1

Im Anhang 2 ist eine Detaillierung der Emissionen fir die Treibhausgase
Kohlendioxid und Methan (jeweils die drei stdrksten Verursacher) gezeigt.

Auf ein scheinbares Paradoxon bleibt hinzuweisen: Fur die Jahre ab 2005 steigen
die Emissionen fiir den Import von Steinkohle aus der GUS. Begriindet ist dies
durch die stark vergroBerte Transportentfernung gegeniiber 1989. Die Nutzung
von hoherwertiger Steinkohle (v.a. geringerer Schwefelgehalt, hoherer Heizwert)
aus der GUS wird so mit einer groBeren ProzeBkettenbelastung dieser Kohle
"erkauft".
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7 Aufkommen der importierten Energietrager

7.1 Methodische Vorbemerkungen

Die Abschatzung relativer Importanteile fiir Energietrdger aus verschiedenen
Forderregionen ist duBerst porblematisch. Sie setzt implizit Annahmen fiir die
absoluten Mengen des Bezugs dieser Energietrdager voraus, die bei einer Nutzung
der relativen Anteile eventuell nicht mehr beriicksichtigt werden. Auch wird die
allgemeine energiewirtschaftliche und umweltpolitische Entwicklung
Rahmenbedingungen fiir den Import verschiedener Energietrager verdndern. Vor
allem die derzeit unklare wirtschaftliche Situation der Energieindustrien des
vormals sozialistischen Blocks 148t zum heutigen Zeitpunkt nur Spekulationen
uber deren Exportfdhigkeit und Mengenpotentiale zu.

Die nachfolgenden Uberlegungen stellen daher allenfalls erste Uberlegungen des
Oko-Instituts dar, die teilweise in enger Kooperation bzw. Absprache mit dem
Auftraggeber entwickelt wurden.

7.2 Steinkohle-Aufkommen in Deutschland

Fiur den Datensatz zum Jahr 1989 sind die Verhdltnisse der 90er Jahre
mafBgebend, womit in Anlehnung an die Studie von PROGNOS (1991) fur
energetisch genutzte Steinkohle eine Verteilung von 85% heimischer und 15%
ausldndischer Forderung (Importkohle) gilt. Die nachfolgende Tabelle zeigt die
Verteilung der Importe nach Forderldndern (VDKol 1992). Die Kohle-
Direktimporte (Militdr etc.) wurden vernachléssigt, da sie einerseits einen nur
geringen Anteil haben (ca. 90.000 t) und andererseits die Kohlequalitdten dieser
Direktimporte teilweise deutlich von den sonst importierten Kohlen abweichen.

Tabelle 36. Importkohleanteile nach Forderldndern (in 1.000 t)

Forderland West-Deutschland Ost-Deutschland Bemerkungen

Polen 1.789 27,9% 161 5,9% | Bahn-/Schiffstransport
GUS 424 6,6% 1.555 57,3% | Bahntransport
Australien 208 3,2% Schiffstransport

USA 288 4,5% Schiffstransport
Sudafrika 2.358 36,8% Schiffstransport
andere 1.341 20,9% 1.000 36,8%

In Summe 6.408 100,0% 2.716 100,0%




IKARUS/DIW 46

Fir Importkohle zum Zeithorizont 2005 und spéter wurde bisher angenommen,
daB3 sie vollstindig auf dem Seeweg angeliefert wird (Herkunftslander USA,
Australien, Afrika, Sidamerika, VR China). Mittlerweile besteht jedoch durch die
neue politische und O0konomische Situation in Mittel- und Osteuropa auch die
Moglichkeit, da3 gerade Polen und die GUS stédrker als Kohleexporteure auftreten.
Hierbei werden sowohl die 6konomischen Parameter als auch die geostrategische
Entwicklung (Verhdltnis GUS-Baltikum etc.) entscheidende Rahmenbedingungen
dafiir setzen, mit welchem Transportmittel Kohleexporte aus Osteuropa in der
Zukunft erfolgen werden. Analysen der 6ékonomischen Rahmenbedingungen fir
den Kohlebergbau in den Staaten des vormaligen RGW zeigen jedoch auch die
Variante, daB3 bis auf die Lieferbeziehungen zwischen der GUS und Japan die
Sterinkohleexporte dieser Staaten riicklaufig sein konnen (Esser 1992).

Da nur wenige Daten zum Kohlebergbau in Osteuropa vorliegen, wird fiir 2005
und 2020 vereinfachend mit 30% der Importkohle aus Tagebauen in Amerika,
25% aus Sudafrika, 25% aus Australien und je 10% aus Polen bzw. der GUS
gerechnet.
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7.3 Gas-Aufkommen in Deutschland

Das in Ostdeutschland derzeit verwendete Erdgas stammt fast ausschlieBlich aus
GUS-Importen, allerdings sind durch die Vermaschung der deutschen Gasnetze
steigende Anteile auch aus Westdeutschland - mit dem dortigen Aufkommensmix
(vgl. unten) - zu verzeichnen. Zur Vereinfachung der ProzeBkettenstruktur wird
fir Ostdeutschland mit 100% Importgas aus der GUS (russisches Erdgas H)
gerechnet.

Das in Westdeutschland verwendete Erdgas stammte 1989 zu 25% aus dem
Inland, zu 28% aus Holland (Erdgas L), zu 16% aus Skandinavien (Erdgas H, davon
15% aus Norwegen und aus 1% Danemark) sowie zu 31% aus der GUS (russisches
Erdgas H). Die Tabelle zeigt die daraus resultierende Importstruktur nach (DGMK
1992 und IfE 1990) fur Gesamt-Deutschland im Jahre 1989.

Tabelle 37. Importgasanteile nach Forderldndern (in PJ)

Forderland West-Deutschland Ost-Deutschland Bemerkungen
GUS 686 41,3% 236 100,0%

Niederlande 620 37,3%

Dénemark 22 1,3%

Norwegen 332 20,0%

In Summe 1660 100,0% 236 100,0%

Wegen der Langfristvertrdage deutscher Gasversorger mit ausldandischen
Lieferanten wird angenommen, daB3 diese Verteilung auch fiir das Jahr 2005
charakteristisch sein wird.

Allerdings ist durch den zu erwartenden Beitritt Norwegens zur EG sowie durch
die erkldrte EG-Politik zu "transeuropdischen Netzen" (CEC 1992) eine Erhéhung
der Importe aus Norwegen und der GUS wahrscheinlich. Demgegeniber wird der
Anteil niederldndischen Gases wegen der "Schonung" der eigenen Lagerstdtten
tendenziell zurickgehen.

Tabelle 38. Vereinfachte zukiinftige Importverteilung fiir Erdgas in Deutschland

Lieferland Anteil 2005 Anteil 2020
GUS 45% 45%
Niederlande 30% 10%
Norwegen+Ddnemark 25% 45%
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7.4 Rohdél- und Minerdlprodukt-Aufkommen in Deutschland

Fiur das Jahr 1989 ergab sich fiir Gesamt-Deutschland die in der folgenden Tabelle
gezeigte Struktur der Rohol-Importe (MWYV 1991).

Tabelle 39. Import von Rohdl nach Forderregionen (in 1.000 t)

Forderland Anteil Bemerkungen
Mittlerer Osten 14.983 17,4%
Afrika 20.503 23,8%
Stidamerika 4.905 5,7%
UdSSR 25.844 30,0%
Norwegen 5.416 6,3%
GrofBbritannien 14.391 16,7%
andere 84 0,0%
In Summe 86.126 100,0%

Eine Abschédtzung der Einfuhr von Mineraldlprodukten (MWV 1991) ergab das in
der nachsten Tabelle gezeigte Bild.

Tabelle 40. Import von Mineralolprodukten nach Herkunftsregionen

Herkunftsregion H-S H-EL | Diesel |Benzin | Bemerkungen

Mittlerer Osten - - - 1,7% | nur Roh-Benzin

Afrika 0,7% 0,6% 2,4% 5,9% | 99% Roh-Benzin

Amerika 2,3% 1,5% 1,0% 0,3% | nur Roh-Benzin

UdSSR 10,8% | 10,6% 5,3% | 13,1% [ 99% Roh-Benzin,

restliches Osteuropa 19,7% 2,1% 2,3% 0,3% | 44% Roh-B., 2% VK, 53% B-Kompon.
Westeuropa 53,0%| 85,1%| 88,8%| 77,8%|17% Roh-B., 72 VK, 11% B.-Kompon.
andere 13,5% 0,1% 0,2% 0,7%

In Summe 100,0% | 100,0% | 100,0% | 100,0%

Fiir die Jahre 2005 und 2020 wurden Uberlegungen des DIW {ibernommen. Die
nachfolgende Tabelle zeigt eine mogliche zukiinftige Importstruktur fir Rohol.

Tabelle 41. Vereinfachte zukiinftige Importverteilung fiir Rohol in Deutschland

Lieferregion Anteil 2005 Anteil 2020
GUS 25% 30%
Naher Osten (OPEC) 45% 55%
EG 18% 10%
Sonstige 12% 5%

Im folgenden wird eine Projektion der Importstruktur von Mineral6lprodukten fir
die Jahre 2005 und 2020 gezeigt.
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Tabelle 42. Vereinfachte zukiinftige Importverteilung fiir Mineralolprodukte in

Deutschland

Lieferregion Anteil 2005 Anteil 2020
GUS 10% 10%
Naher Osten (OPEC) 3% 5%

EG 75% 75%
Sonstige 12% 10%
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8 SchluBbemerkungen und Forschungsbedarf

Die hier vorliegende Arbeit zeigt, daB es auf der Grundlage der heute
vorliegenden bzw. plausibel abschdtzbaren Daten moglich ist, die Emissionen des
Energietrdgerimports sinnvoll zu bestimmen. Dies darf indes nicht dartiber
hinwegtdauschen, daB3 in Teilgebieten erhebliche Unsicherheiten zu konstatieren
sind.

Zundchst Dbetrifft dies alle Strukturdaten und Emissionswerte in den
osteuropdischen Staaten. Hier werden sich in schneller Abfolge Verdnderungen
einstellen, die heute in ihren Auswirkungen auf die Emissionen des
Energieimports in Deutschland noch nicht absehbar sind. Besonders ist hier auf
die Methanemissionen bei der Kohlenwasserstoffgewinnung hinzuweisen;
vertiefende Datenrecherchen sind diesbeziiglich dringend notwendig.

Sinnvoll ist auch eine vertiefende Betrachtung der ProzeBketten in Australien und
Sudafrika, da die Importanteile von dort gewonnen Energietrdgern an Gewicht
gewinnen werden und die Datenaufarbeitung - im Gegensatz zu den USA - noch
nicht weit fortgeschritten ist.

Erheblicher Forschungsbedarf besteht mit Blick auf die Mineral6lverarbeitung.
Sowohl beziglich der notwendigen Hilfsenergieaufwendungen, als auch der
Emissionen aus Raffinerien besteht Bedarf an zusdtzlichem und abgesichertem
Datenmaterial. Vorrangig sind sind hier die Raffinerien im Nahen Osten und in
der GUS zu nennen, aber auch differenzierte Betrachtungen des Raffineriesektors
in der EG erscheinen als duBerst sinnvoll.

In dieser Arbeit konnte nur eine grobe Skzzierung der LNG-ProzeBkette erfolgen,
die auf einer vereinfachten energiewirtschaftlichen Betrachtung Algeriens beruht.
Zukiunftig sollten diese Daten durch weitere Untersuchungen prazisiert werden.

Einige der genannten Problemstellungen werden zur Zeit bearbeitet; zu nennen
sind hier die internationalen Studien des IPCC und der OECD, aber auch in
Deutschland lokalisierte Arbeiten zu den osteuropdischen Staaten (z.B. seitens des
DIW).
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Anlage 1: Charakteristika der verwendeten Energietrager
1. Kohlen

Imp.-StK | Imp.-StK | Imp.-StK- | Imp.-StK | Imp.-StK | StK GUS | Imp.-StK

Australie USA Mix Stidafrika GUS (Inland) Polen

n AUS/USA

Kohlenstoff % 67.0 73.0 70.0 65.0 70.0 64.0 67.0
Wasserstoff % 3.0 3.0 3.0 3.0 2.3 2.3 3.9
Schwefel % 0.5 1.0 0.75 0.7 0.5 1.0 1.0
Sauerstoff % 7.5 7.5 7.5 7.5 7.0 7.0 10.1
Stickstoff % 1.4 1.4 1.4 1.4 1.3 1.3 1.5
Chlor % 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1
Fluor % 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01
Wasser % 8.0 6.5 7.5 9.0 9.0 10.0 7.0
Asche % 12.5 7.5 9.7 13.3 9.8 14.3 9.4
Heizwert M]/kg 26.0 28.0 27.0 25.0 25.0 23.0 26.4
Brennwert M]/kg 26.9 29.0 28.0 26.0 25.7 24.0 27.4
2. Rohol und Mineraldlprodukte

Rohol 01 Ol-EL OL-EL Benzin Benzin Diesel

EG GUS EG GUS EG

Kohlenstoff % 85,5 87,0 86,5 86,0 86,5 86,5 86,5
Wasserstoff % 10,5 10,8 13,3 13,5 13,2 13,2 13,3
Schwefel % 1,0 1,80 0,16 0,50 0,03 0,05 0,17
Sauerstoff % 1,0 0,2 1,13
Stickstoff % 1,0 0,45 0,02 0,10 0,13 0,02
Chlor %
Fluor %
Wasser % 1,0
Asche %
Heizwert M]/kg 40,0 40,7 42,8 42,8 42,8 42,5 42,8
Brennwert M]/kg 40,8 43,0 45,6 45,6 45,4 45,5 45,5

Diesel | Bunker-C-

GUS 0l
Kohlenstoff % 86,0 86,0
Wasserstoff % 13,5 10,0
Schwefel % 0,50 3,00
Sauerstoff % 0,40
Stickstoff % 0,15
Chlor %
Fluor %
Wasser %
Asche %
Heizwert M]/kg 42,8 40,0
Brennwert M]/kg 45,5 41,9
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3. Gase
Erdgas H | Erdgas L | Erdgas H | Erdgas H LNG

NOR NL Algerien GUS Algerien
Methan % 86,0 81,5 92,1 97,7 99,0
Wasserstoff % 0,5 0,75
Athan % 8,8 2,8 0,5 0,8
Athen % 0,5
Athin %
Propan % 2,3 0,4 0,04 0,26 1,0
Propen %
n-Butan % 0,030 0,015 0,010 0,054
i-Butan % 0,030 0,015 0,010 0,050
Buthen % 0,020 0,060
Kohlenmonoxid %
Kohlendioxid % 1,510 1,000 0,020 0,150
Stickstoff % 0,800 14,200 6,100 0,930
Schwefelwasserstoff % 0,0005 0,0005 0,0005 0,0005
Heizwert MJ/m3 38,8 31,5 33.8 36,0 36,5
Brennwert MJ/m3 42,9 35,0 37,5 39,9 40,4
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Anlage 2: Detaillierung der CO,- und CH,-Emissionen

1. Detaillierung der Emissionen des Energieimports fir das Jahr 1989
(aufgefihrt werden jeweils die drei groSten Emissionsquellen in der

ProzeBkette)
CO, CH, Bemerkungen
ProzeB3 Emission |ProzeB Emission
[kg/T]] [kg/T]]
StKo-Polen Kohle-KW 4.453,9 [ Kohle-Férderung 712,8 | Exportkohle
Kohle-KW 0,2
StKo-GUS Kohle-KW 3.143,5 | Kohle-Forderung 118,8 | Exportkohle
Ol-KW 1.246,8 | Gas-Forderung 12,8
Gas-KW 1.118,8 | Gas- 3,2
Aufbereitung
StKo-AUS/USA Frachter 4.376,6 | Kohle-Férderung 106,6 | Exportkohle
Kohle-KW 973,8 | Ol-F6rderung 0,5
Ol-Kessel 608,9 | Raffinerie 0,1
StKo-Siidafrika Tanker 4.726,7 | Kohle-Férderung 521,3 | Exportkohle
Kohle-KW 2.787,2 | Ol-Férderung 0,5
Ol-Kessel 657,7 | Kohle-KW 0,1
Rohol OPEC Tanker 1.733,1 | Ol-F6rderung 7.5
Ol-Forderung 1.003,2 | Raff. (Bunker-C) 0,0
Ol-Kessel 518,9 | Raffinerie (O1-S) 0,0
Rohol EG Gasturbinen-KW 495,4 | Ol-Ford. (prim.) 1,4
Ol-Ford. (prim.) 169,0 | OI-Ford. (sek.) 0,8
Gas-Kessel 155,6 | Gas-Forderung 0,6
Rohol GUS Ol-Kessel 5.981,5 | Ol-Forderung 29,6
Ol-Forderung 2.615,8 | Gas-Forderung 3,4
Dieselmotor 791,0 | Gas- 0,9
Aufbereitung
01-S-OPEC Ol-Kessel 11.198,2 | Ol-Férderung 9,0
Dieselmotor 1.720,0 | Raffinerie (OI-S) 1,2
Tanker 1.703,3 [ Raff. (Bunker-C) 0,0
Ol-S-EG Ol-Kessel 2.889,9 | Gas-Forderung 3,1
Gas-Kessel 1.892,7 | Ol-F6rderung 1,5
Gasturbinen-KW 1.787,4 | Raffinerie 1,0
01-s-GUS Ol-Kessel 18.663,0 | Ol-Férderung 36,1
Kohle-KW 3.485,4 | Gas-Férderung 16,4
Ol-Forderung 3.195,0 | Gas- 4,1
Aufbereitung
Ol-EL-EG Ol-Kessel 1.445,1 | Gas-Forderung 1,9
Gasturbinen-KW 1.261,8 | Ol-F6rderung 1,5
Gas-Kessel 1.024,8 | Raffinerie 1,0
Ol-EL-GUS Ol-Kessel 12.476,5 | Ol-Férderung 33,6
Ol-Forderung 2.973,6 | Gas-Forderung 9,8
Kohle-KW 2.081,8 | Gas- 2,4
Aufbereitung
Diesel-EG Ol-Kessel 1.445,1 | Gas-Forderung 1,9
Gasturbinen-KW 1.261,8 | Ol-F6rderung 1,5
Gas-Kessel 1.024,8 | Raffinerie 1,0
Diesel-GUS Ol-Kessel 12.476,5 | Ol-Férderung 33,6
Ol-Forderung 2.973,6 | Gas-Forderung 9,8
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Kohle-KW 2.081,8 | Gas- 2,4
Aufbereitung
Benzin-EG Ol-Kessel 5.780,5 | Gas-Forderung 54
Gas-Kessel 3.629,2 | Ol-Forderung 1,5
Gasturbinen-KwW 2.799,8 | Raffinerie 1,0
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Fortsetzung ...
Benzin-GUS Ol-Kessel 18.727,0 | Ol-Férderung 36,2
Kohle-KW 4.061,3 | Gas-Forderung 19,1
Ol-Férderung 3.205,6 | Gas- 4,8
Aufbereitung
Erdgas-NOR Gas-Verdichter 414,7 | Gas-Forderung 48,7 | Erdgas H
Gas-KW 387,1 | Gas-Pipeline 1,6
Gas-Kessel 68,3 | Gas-Verdichter 0,0
Erdgas-NL Gas-GuD-KW 226,7 | Gas-Forderung 47,4 | Erdgas L
Gas-Verdichter 178,3 | Gas-Pipeline 0,7
Gas-Kessel 66,7 | Gas-GuD-KW 0,0
Erdgas-GUS Gas-Verdichter 2.383,9 | Gas-Forderung 173,8 | Erdgas H min.
Gasturbinen-KwW 906,0 | Gas-Pipeline 77,0
Gas-Kessel 475,0 | Gas- 62,2
Aufbereitung
Erdgas-GUS Gas-Verdichter 2.383,9 | Gas-Forderung 490,3 | Erdgas H max.
Gasturbinen-KwW 909,0 | Gas- 165,7
Aufbereitung
Gas-Kessel 476,6 | Gas-Pipeline 154,0
LNG-Algerien Gasturbinen-KwW 9.624,6 | Gas-Forderung 57,7
Tanker 522,6 | Tanker 39,0
Gas-Kessel 76,4 | LNG-Verfliissig. 1,9
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2. Detaillierung der Emissionen des
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Energieimports

fir das Jahr 2005

(aufgefuhrt werden jeweils die drei groSten Emissionsquellen in der
Prozef3kette)
CO, CH, Bemerkungen
Prozef3 Emission |ProzeB Emission
[kg/T]] [kg/T]]
StKo-Polen Kohle-KW 4440.0 | Kohle-Forderung 641,1 | Exportkohle
Kohle-KW 0,2
StKo-GUS Kohle-KW 5.845,6 | Kohle-Forderung 125,2 | Exportkohle
Ol-KW 2.489,7 | Gas-Forderung 24,7
Gas-Kw 2.163.,5 | Gas- 8,5
Aufbereitung
StKo-AUS/USA Frachter 4.376,6 | Kohle-Férderung 106,6 | Exportkohle
Kohle-KW 973,8 | O1-Ford. (prim.) 0,2
Ol-Kessel 609,7 | O1-Ford. (sek.) 0,1
StKo-Stidafrika Frachter 4.726,7 | Kohle-Férderung 521,3 | Exportkohle
Kohle-KW 2.787,2 | Ol-Forderung 0,3
Ol-Kessel 658,5 | Kohle-KW 0,1
Rohol OPEC Tanker 1.733,1 | Ol-F6rd. (prim.) 3,7
Ol-Forderung 609,0 | O1-Ford. (sek.) 0,9
Ol-Kessel 531,8 | Raffi. (Bunker-C) 0,0
Rohol EG Gas-KW 510,2 | Ol-Ford. (sek.) 1,0
Gas-Kessel 155,6 | Ol-Ford. (prim.) 1,0
Ol-Férderung 130,5 | Gas-Forderung 0,6
Rohol GUS Ol-Kessel 5.981,3 | Ol-Férderung 29,6
Ol-Férderung 2.615,8 | Gas-Forderung 3,3
Dieselmotor 790,6 | Gas- 1,1
Aufbereitung
OI-S-OPEC Ol-Kessel 11.213,4 | Ol-Férderung 4,4
Dieselmotor 1.833,3 | Raffinerie (O1-S) 1,2
Tanker 1.703,3 | Ol-Férderung 1,1
OI-S-EG Gas-Kessel 3.122,7 | Gas-Forderung 4,0
Gasturbinen-KW 1.660,6 | Raffinerie (O1-S) 1,0
Ol-Kessel 1.013,6 | Ol-F6rderung 1,0
01-s-GUS Ol-Kessel 18.662,0 | Ol-Férderung 36,1
Kohle-KW 3.474,4 | Gas-Forderung 15,8
Ol-Férderung 3.194,8 | Gas- 5.4
Aufbereitung
OL-EL-EG Gas-Kessel 1.639,7 | Gas-Forderung 2,4
Gasturbinen-KwW 1.196,6 | Raffinerie (O1-EL) 1,0
Ol-Kessel 506,8 | Ol-Forderung 1,0
OI-EL-GUS Ol-Kessel 12.474,5 | Ol-Férderung 33,6
Ol-Férderung 2.973,1 | Gas-Forderung 9.4
Kohle-KW 2.075,1 | Gas- 3,2
Aufbereitung
Diesel-EG Gas-Kessel 1.639,7 | Gas-Forderung 2,4
Gasturbinen-KwW 1.196,6 | Raffinerie 1,0
(Diesel)
Ol-Kessel 506,8 | Ol-Forderung 1,0
Diesel-GUS Ol-Kessel 12.474,5 | Ol-Férderung 33,6
Ol-Férderung 2.973,1 | Gas-Forderung 9.4
Kohle-KW 2.075,1 | Gas- 3,2
Aufbereitung
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Benzin-EG Gas-Kessel 6.088,7
Gasturbinen-KW 2.552,7
Ol-Kessel 2.027.,2
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Gas-Forderung
Raff. (Benzin)
Ol-Férderung

7.3
1,0
1,0
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Fortsetzung ...
Benzin-GUS Ol-Kessel 18.725,9 | Ol-Férderung 36,2
Kohle-KW 4.048,2 | Gas-Forderung 18,4
Ol-Férderung 3.205,4 | Gas- 6.3
Aufbereitung
Erdgas-NOR Gas-Verdichter 414,7 | Gas-Forderung 48,7 | Erdgas H
Gasturbinen-KW 357,2 | Gas-Pipeline 1,6
Gas-Kessel 68,3 | Verdicht-NOR 0,0
Erdgas-NL Gas-GuD-KW 215,9 | Gas-Forderung 47,4 | Erdgas L
Gas-Verdichter 178,3 | Gas-Pipeline 0,7
Gas-Kessel 66,7 | Gas-GuD-KW 0,0
Erdgas-GUS Gas-Verdichter 1.986,6 | Gas-Forderung 172,2 | Erdgas H min.
Gasturbinen-KwW 747,8 | Gas-Pipeline 77,0
Gas-Kessel 470,5 | Gas- 61,6
Aufbereitung
Erdgas-GUS Gas-Verdichter 1.986,6 | Gas-Forderung 485,7 | Erdgas H max.
Gasturbinen-KwW 750,4 | Gas- 164,1
Aufbereitung
Gas-Kessel 472,1| Gas-Pipeline 154,0
LNG-Algerien Gasturbinen-KwW 9.624,6 | Gas-Forderung 57,7
Tanker 522,6 | Tanker 39,0
Gas-Kessel 76,4 | LNG-Verfliissig. 1,9
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3. Detaillierung der Emissionen des
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Energieimports

fir das Jahr 2020

(aufgefuhrt werden jeweils die drei groSten Emissionsquellen in der
Prozef3kette)
CO, CH, Bemerkungen
Prozef3 Emission |ProzeB Emission
[kg/T]] [kg/T]]
StKo-Polen Kohle-KW 3.889,2 | Kohle-Forderung 496,2 | Exportkohle
Kohle-KW 0,2
StKo-GUS Kohle-KW 5.800,9 | Kohle-Forderung 125,1 | Exportkohle
Ol-KW 3.602,3 | Gas-Forderung 10,5
Ol-Kessel 2.407,1 | Gas- 3,8
Aufbereitung
StKo-AUS/USA Frachter 4.376,6 | Kohle-Férderung 106,6 | Exportkohle
Kohle-KW 973,8 | O1-Ford. (prim.) 0,1
Ol-Kessel 610,4 | O1-Ford. (sek.) 0,1
StKo-Stidafrika Frachter 4.726,7 | Kohle-Férderung 521,3 | Exportkohle
Kohle-KW 2.787,2 | Ol-Forderung 0,2
Ol-Kessel 659,3 | Kohle-KW 0,1
Rohol OPEC Tanker 1.733,1 | OI-Ford. (prim.) 2,1
Ol-Kessel 541,4 | Ol-Ford. (sek.) 1,1
Dieselmot-OPEC 472,4 | Raff. (Bunker-C) 0,0
Rohdl EG Gasturbinen-KwW 522,7 | Ol-Ford. (sek.) 1,1
Ol-Forderung 170,3 | Ol-Férd. (prim.) 0,6
Gas-Kessel 155,6 | Gas-Forderung 0,6
Rohol GUS Ol-Kessel 5.434,6 | Ol-Forderung 22,8
Ol-Férderung 1.724,5 | Gas-Forderung 1,2
Dieselmotor 650,5 | Kohle-Forderung 0,7
01-S-OPEC Ol-Kessel 11.225,1 | Ol-Ford. (prim.) 2,5
Dieselmotor 1.918,4 | OI-Ford. (sek.) 1,4
Tanker 1.703,3 | Raffinerie (O1-S) 1,2
OI-S-EG Gas-Kessel 3.122,6 | Gas-Forderung 4,0
Gasturbinen-KwW 1.590,8 | Ol-Férderung 1,1
Ol-Kessel 1.013,6 | Raffinerie (O1-S) 1,0
01-s-GUS Ol-Kessel 11.237,6 | Ol-Férderung 25,1
Ol-Férderung 1.899,4 | Gas-Forderung 3,6
Kohle-KW 1.876,0 | Kohle-Férderung 2,1
OL-EL-EG Gas-Kessel 1.639,6 | Gas-Forderung 2,4
Gasturbinen-KwW 1.160,2 | Ol-F6rderung 1,1
Ol-Kessel 506,8 | Raffinerie (OI-EL) 1,0
OI-EL-GUS Ol-Kessel 8.406,0 | Ol-Forderung 24,2
Ol-Férderung 1.833,7 | Gas-Forderung 2,4
Kohle-KW 1.215,6 | Kohle-Férderung 1,3
Diesel-EG Gas-Kessel 1.639,6 | Gas-Forderung 2,4
Gasturbinen-KwW 1.160,2 | Ol-Férderung 1,1
Ol-Kessel 506,8 | Raff. (Diesel) 1,0
Diesel-GUS Ol-Kessel 8.406,0 | Ol-Forderung 24,2
Ol-Férderung 1.833,7 | Gas-Forderung 2,4
Kohle-KW 1.215,6 | Kohle-Férderung 1,3
Benzin-EG Gas-Kessel 6.088,6 | Gas-Forderung 7.2
Gasturbinen-KwW 2.418,9 | Ol-Forderung 1,1
Ol-Kessel 2.027,2 | Raff. (Benzin) 1,0
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Fortsetzung ...

Benzin-GUS Ol-Kessel 16.911,8 | Ol-Férderung 26,8
Kohle-KW 3.128,1 | Gas-Forderung 6,0
Gas-KW 2.080,8 | Kohle-Forderung 3,5

Erdgas-NOR Verdicht-NOR 414,7 | Gas-Forderung 48,7 | Erdgas H
Gasturbinen-KW 331,5 | Gas-Pipeline 1,6
Gas-Kessel 68,3 | Verdicht-NOR 0,0

Erdgas-NL Gas-GuD-KW 206,1 | Gas-Forderung 47,4 | Erdgas L
Verdicht-NL 178,3 | Gas-Pipeline 0,7
Gas-Kessel 66,7 | Gas-GuD-KW 0,0

Erdgas-GUS Gas-Verdichter 1.589,8 | Gas-Forderung 166,2 | Erdgas H
Gasturbinen-KW 587,3 | Gas-Pipeline 77,0
Gas-Kessel 466,0 | Gas- 61,0

Aufbereitung

LNG-Algerien Gasturbinen-KwW 9.624,6 | Gas-Forderung 57,7
Tanker 522,6 | Tanker 39,0
Gas-Kessel 76,4 | LNG-Verflussig. 1,9
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