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Vorbemerkung

Erdgas ist der emissionsarmste fossile Energietrager. Flankierend zum Ausbau der erneuerbaren Ener-
gien gilt Erdgas daher als wichtiger Baustein der Energiewende und als Bruckentechnologie auf dem

Weg zu einer langfristig weitgehend CO2—neutralen Energieversorgung.

Methan, in der Regel der Hauptbestandteil von Erdgas, wird jedoch fur rund ein Drittel der globalen
Erderwdrmung seit vorindustrieller Zeit verantwortlich gemacht. Es gilt somit als zweitwichtigstes Treib-
hausgas, mit einem vielfach héheren Erderwarmungspotenzial als Kohlendioxid. Methanemissionen
entlang der Produktions- und Lieferkette wirken sich daher besonders negativ auf die Klimabilanz von
Erdgas aus. Gegenwartig wird in der Wissenschaft und in der Offentlichkeit (iber die Frage diskutiert,
ob der Klimavorteil von Erdgas gegeniber der Kohlenutzung auf Grund der Vorkettenmethanemissio-
nen ganzlich verloren gehen kann — insbesondere fir den Fall, dass Erdgas aus Nordamerika in Form

von ,Liquefied Natural Gas“ (LNG) nach Deutschland transportiert wiirde.

Vor diesem Hintergrund hat die Bundesanstalt fir Geowissenschaften und Rohstoffe (BGR) die vorlie-
gende Literaturstudie Gber Methanemissionen entlang der Erdgasvorkette der Lieferlander Deutsch-
lands angefertigt. Hierin werden einerseits die Methanemissionen bei Pipeline gebundenen Transport
aus den Niederlanden, Norwegen und der Russischen Fdderation miteinander verglichen, andererseits
die entstehenden Methanemissionen bei moglichen Erdgasimporten per LNG aus Nordamerika betrach-
tet. Analysiert werden auch die Methanemissionen von konventionellem Erdgas gegentber Schiefergas
in den USA.

Methodisch beruht die Studie auf der Zusammenstellung und Analyse vorwiegend wissenschaftlicher
.Peer-Review"- Veroffentlichungen. Ein Grofteil der wissenschaftlichen Literatur bezieht sich auf die
Erdgasgewinnung und -nutzung in den USA. Dies bildet somit einen Schwerpunkt der vorliegenden
Analyse. Insgesamt werden rund 150 wissenschaftliche Artikel herangezogen, um den aktuellen Kennt-

nisstand in Wissenschaft und Technik zu beleuchten.
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1 Einleitung
1.1 Erdgas in der Diskussion

Bei der vollstandigen Verbrennung von Erdgas entstehen im direkten Vergleich mit der Verbrennung
von Steinkohle rd. 40 % geringere Kohlendioxidemissionen bei gleichem Energiegewinn (spezifische
Emissionen). Gegenlber Braunkohle sind diese 50 % geringer’. Bei der kontrollierten Verbrennung von
Erdgas werden nur sehr wenig andere bedeutende Luftschadstoffe, wie Feinstaub und Schwefeldioxid
freigesetzt. Eine ansteigende Zumischung von Methan und Wasserstoff aus der Umwandlung von Strom
aus erneuerbaren Quellen (Power-to-Gas) in die bestehenden Erdgasnetze ist als ein Baustein der
Energiewende anzusehen. Ungeachtet der eindeutigen Vorteile der Nutzung von Erdgas gegenlber
Kohle wird die Frage intensiv diskutiert, ob Erdgas aufgrund der Methanemissionen den Klimavorteil
gegeniber der Kohlenutzung verlieren kann, insbesondere wenn Schiefergas aus den USA in Form von
.Liquefied Natural Gas" (LNG) nach Deutschland kame.

Der Hauptbestandteil des kommerziell genutzten Erdgases ist Methan (CHa). Das globale Erwarmungs-
potenzial (GWP; siehe Infobox - Global Warming Potential von Methan) von Methan ist wesentlich héher
als das von Kohlendioxid (COz2), aber auch von anderen Bestandteilen von Erdgas®. Daher wird bei
Einschatzungen zur Klimawirksamkeit der Erdgasnutzung neben Kohlendioxid zumeist auf Methan fo-
kussiert, auch wenn Erdgas neben Methan in unterschiedlichen Anteilen héhere Kohlenwasserstoffe,
wie Ethan, Propan, Butan sowie Kohlendioxid, Stickstoff (N2) und weitere Spurengase enthalt. Dabei ist
nach dem IPCC die Klimawirksamkeit von Methan in der Atmosphéare mit etwa 12 Jahren relativ kurz
gegeniber den mehreren hundert Jahren von Kohlendioxid*. Dementsprechend wirkt Methan im Klima-

geschehen also vor allem auf kurzen und Kohlendioxid auf langen Zeitskalen.

Mit einer 28- bis 34-fachen Klimawirksamkeit des Methans gegeniber Kohlendioxid (GWP100°%) beein-
flussen Methanemissionen die Klimabilanz von Erdgas deutlich. Erdgas und damit vornehmlich Methan
kann vor der eigentlichen thermischen Nutzung in der Erdgasvorkette entweichen und somit den kurz-
und langfristigen Vorteil gegentiber Kohle abschwachen oder, bei sehr hohen Emissionen, den kurzfris-
tigen Klimavorteil sogar aufheben. Zu berlicksichtigen ist, dass insbesondere Steinkohle ebenfalls Me-
than in signifikanten Mengen enthalt. In der letzten Dekade werden die weltweiten Methanemissionen

beim Kohleabbau auf rd. 34 % der durch fossile Energien resultierenden Emissionen geschatzta.

a26-50 (Median 41) Teragramm (Tg) CHa4/Jahr




Infobox - Global Warming Potential von Methan

Das ,Global Warming Potential“ (GWP; globales Erderwarmungspotenzial; GWP von CO2 per Defi-
nition = 1) von Methan liegt bei einer Betrachtung eines zwanzigjahrigen Zeitraums (GWP20) bei 84
bis 87 und beim GWP100 bei 28 bis 347. Methan ist also bei einer Betrachtung eines hundertjahrigen
Zeitraums (GWP100) 28- bis 34-mal klimawirksamer als Kohlendioxid. Die Spannbreiten der jeweili-
gen Zeitraume resultieren aus der unterschiedlichen Berticksichtigung indirekter positiver und nega-
tiver atmospharischer Riickkopplungen (z.B. Ozonbildung). Um die unterschiedliche Lebensdauer
einzelner Treibhausgase in der Atmosphéare zu berlcksichtigen, wird deshalb vom IPCC (und in den
meisten wissenschaftlichen Studien) das GWP100 fiir die Betrachtung von Klimaeffekten von Methan
genutzt. Die jeweils verwendeten Faktoren zur Klimawirksamkeit von Methan bestimmen stark die
Einschatzungen von Auswirkungen der Erdgasgewinnung.

Verschiedene Aspekte zur Klimawirksamkeit einzelner Treibhausgase werden fortschreitend disku-
tiert, so dass auch der IPCC die genutzten Faktoren o&fter revidiert hat. So wurde bis 2007 von einem
GWP100 fur Methan von 25 ausgegangen, seit 2013 nutzt der IPCC jedoch 36 (siehe Zusammen-
stellung in Tabelle 1-1 nach Balcombe et al.8). Das UBA sowie die EPA verwenden zur Gewahrleis-
tung der Vergleichbarkeit weiterhin in den jeweils aktuellen jahrlichen Berichten an den IPCC den
Faktor 25 fiir das GWP100 (sog. ,AR4 GWP* Faktor)®'® auch wenn die Nutzung von ,AR4-GWP*
nach heutigem Stand die relative Auswirkung von nicht-CO2 Gasen im Klimageschehen unter-
schatzt”.

In den letzten Jahren wird die Verwendung von GWP Faktoren auch kritisch diskutiert® und zum Teil
davon Abstand genommen'!. So wurde etwa vorgeschlagen nicht gleiche Mengen von CHs zu CO2
(kg/kg) zu betrachten, wie beim GWP, sondern molare Verhalinisse. Dies wiirde beriicksichtigen,
dass bei der Verbrennung etwa 2,7 Kilogramm CO: pro Kilogramm CHa4 entstehen. Gewichtsbezogen
hat CHg, inklusive indirekter Effekte, einen sofortigen 102-fach bis 120-fachen héheren Treibhausef-
fekt gegentiber CO2812, Dariiber hinaus gibt es den Vorschlag zur Nutzung eines ,Global Tempera-
ture Potentials® (GTP), welches die tatsachlichen Temperaturauswirkungen nach 20 (GTP20) bzw.
100 (GTP100) Jahren beschreibt'®. Die GTP-Werte sind geringer als die jeweiligen GWP, was an
unterschiedlichen Konzepten und beriicksichtigten Feedback-Mechanismen liegt®.

Tabelle 1-1: Klimawirksamkeit von Methan in den verschiedenen Studien des IPCC8. 2Eine Kor-
rektur des GWP von Kohlendioxid in AR3 fiihrte zu einer relativen Zunahme des GWP anderer Treib-

hausgase inklusive Methan. bccrB (climate-carbon feedbacks, Kohlenstoff-Klima-R(ickkopplungen) be-

riicksichtigt zur Berechnung des CO2 AGWP. °T-Os — Troposphérisches Ozon, S-H20 — Stratosphérischer
Wasserdampf, CCFB - climate-carbon feedbacks.

I beriicksichtigter Effekt°

Publikation | Jahr Klimawirksamkeit | GWP20 GWP100 | T-O3 S-H2O [ CCFB
in Jahren
10 63 21

1990 + +
1995 12,2 +3 56 21 + +
2001 12 62 23 + +
AR 4° 2007 12 72 25 + +
AR 5 ohne ki 12,4 84 28 + +
CCFB
UGS EN 2013 12,4 86 34 + + +
CCFB
USRI 2013 12,4 87 36 + + +

CCFB und
Oxidation




1.2 Methan als Treibhausgas

Direkte Atmospharenmessungen —, erganzt durch Eiskernuntersuchungen —, zeigen, dass sich die Kon-
zentration an Methan in der Atmosphare seit vorindustriellen Zeiten stark erhéht hat'* (Abbildung 1-1).
Unterbrochen durch eine Phase der Stagnation zwischen 2000 und 2007 steigen diese danach erneut
an®'%, In den Jahren 2014 bis 2017 hat sich der Anstieg verstarkt. In 2017 wurden 1850 ppb Methan in

/
/

der Atmosphare ermittelt’s.
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Abbildung 1-1: Konzentration von Methan in der Atmosphére (iber die letzten Jahrhunderte von.

Luftproben aus Schnee sowie Eiskernen (Datenquelle: Meinshausen, et al.’?).
Methan wird biogen und geogen gebildet (Abbildung 1-2). Biogenes Methan entsteht bei anaeroben
mikrobiellen Degradationsprozessen, etwa in terrestrischen Feuchtgebieten und Simpfen. Geogenes
Methan umfasst vor allem thermogenes Methan. Es wird durch die Umwandlung organischen Materials
bei der tiefen Versenkung im Untergrund durch Temperatur- und Druckeinfluss gebildet. Ein kleiner
Anteil davon akkumuliert in Erdgaslagerstatten; der weitaus gréRte Teil entweicht jedoch an naturlichen
Erdgas- und Erddlaustrittsstellen. Dabei werden nicht unerhebliche Mengen durch mikrobielle Prozesse

wieder abgebaut, so dass biogene Prozesse sowohl Quellen als auch Senken fur Methan sind.

Neben den biogenen und geogenen Bildungsmechanismen werden die Quellen von Methan unterschie-
den. Naturlichen Emissionen, vor allem aus Feuchtgebieten, Vulkanen und natirlichen Erdgas- und
Erdolaustrittstellen, stehen Freisetzungen durch menschliches (anthropogenes) Handeln gegeniber.
Diese werden bestimmt durch Land- und Viehwirtschaft, Mill und Abwasser und den Kohle-, Erdél- und

Erdgassektor. Verkiirzt wird haufig von ,anthropogenem Methan“ gesprochen®.

bauch wenn Methan nicht anthropogen gebildet werden kann (Ausnahme z.B. Verbrennungsreaktionen,
industrielle Fischer-Tropsch Synthese (Power-to-Gas)).
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Abbildung 1-2: Der globale Methanhaushalt und Methanfliisse pro Jahr fiir den Zeitraum 2000 -
2009 (Quelle IPCC AR4; Fig. 6.22).

Aus natirlichen und anthropogenen Quellen gelangten in der letzten Dekade ungefahr gleiche Anteile
Methan in die Atmosphéare?. Angaben zu absoluten Zahlen sind variabel (Tabelle 1-2) und hangen unter
anderem von der Bestimmungsmethode ab. Bottom Up (BU)-Messreihen geben hochgerechnete Men-
gen auf Basis von Punktmessungen wieder, wahrend Top Down (TD)-Methoden Satelliten- oder Beflie-
gungsmessungen nutzen und die dabei gewonnenen Informationen mdglichen Quellen zuordnen (In-
fobox ,Messmethoden und Abschétzungen von Methanemissionen“in Kap. 3.3). Durch die Produktion
und Nutzung fossiler Energietrager werden nach gegenwartigem Verstandnis 14—17 % der gesamten
globalen Methanemissionen verursacht (Abbildung 1-3), wobei der Erdol- und Erdgassektor einen gro-
Reren Anteil als der Kohlesektor hat'8. Dabei ist der Anteil der Erddl- und Erdgasindustrie gegeniiber
natrlichen Methanaustritten, die sich oft an &hnlicher Stelle finden, zum Teil schwer zu differenzie-

ren2'9, Der Anteil natlrlicher geologischer Gasaustritte ist deshalb vergleichsweise unsicher22021,




Tabelle 1-2: Ursprung und Mengen von atmosphédrischem Methan. Durchschnittswerte im Zeit-
raum 2000 -2009 in Teragramm (Tg) pro Jahr, verdndert nach Ciais et al.? und Referenzen darin.
Bottom Up (BU)-Messreihen geben hochgerechnete Mengen auf Basis von Punktmessungen wie-
der, wéhrend Top Down (TD)-Methoden Satelliten- oder Befliegungsmessungen nutzen und diese
moglichen Quellen zuordnen. *Mittelwerte der Einzelquellen.

Freisetzungs Ursprung Bildungsprozess »Top-Down* ,Bottom-Up*“

pfad (Tg CH,4 pro Jahr) (Tg CH,4 pro Jahr)

Summe 218 (179-273) 347 (238-484)

Naturliche Feuchtgebiete Biogen 175 (142-208) 217 (177-284)

Andere Quellen 43 (37-65) 130 (61-200)

o Seenund Flisse Biogen 40 (8-73)

o  Wildtiere Biogen 15

o  Naturliche (Geogen) 3 (1-5)
Waldbrénde

o Termiten Biogen 11 (2-22)

o Geol. Seeps Geogen 54 (33-75)

o  Gashydrate Biogen 6 (2-9)

(unterg. Geogen)

o Permafrost Biogen 1(0-1)
(unterg. Geogen)

Landwirtschaft und Abfall 209 (180-241) 200 (187—224)
- Viehwirtschaft Biogen 89 (87-94)

Anthropogen

Biomasseverbrennung Geogen 30 (24-45) 35 (32-39)
R I Y G .

Anteil 39 % 51 %

Natiirlich*

Anteil 61 % 49 %

Anthropogen*

Die Zunahme der Methangehalte in der Atmosphare in den letzten Dekaden wird auf menschliche Akti-
vitaten zuriickgefiihrt (sehr hohe Wahrscheinlichkeit)?'5. Die Anteile einzelner Emittenten und auch der
Verlauf (Abbildung 1-1) werden aber intensiv diskutiert. Um biogene und geogene Quellen zu unter-
scheiden, wird das Verhaltnis der stabilen Isotope 3C und '2C in atmospharischem Methan verwendet
(ausgedriickt als 3'3C-Notation). Methan aus biogenen Quellen, wie etwa terrestrischen Feuchtgebieten

und der Landwirtschaft, reichert den Anteil von 2C in atmospharischem Methan gegenilber 13C an.
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Abbildung 1-3: Quellen weltweiter Methanemis-
sionen (Bottom-Up-Daten) gemittelt liber die Jahre
2000-2009, verédndert nach Ciais et al.? auf Basis
der Mittelwerte der Einzelquellen.

auf die besonders starke Zunahme atmosphéarischen

Emissionen aus fossilen Energierohstoffen
hingegen, sind an '3C etwas angereichert.
Emissionen aus der Verbrennung von Bio-
masse flihren zu einer noch gréReren 3C-An-
reicherung©?. Vereinzelt wird das seit 2007
zunehmend an '2C angereicherte atmospha-
rische Methan'® mit ansteigenden Emissio-
nen aus dem Energierohstoffsektor erklart,
z.B.2324_ Dabei ist ein abschlieRendes Urteil
zu den genauen Ursachen fur den Anstieg
der Methankonzentration in der Atmosphéare
aktuell kaum moglich':'6. Fiir einige Wissen-
schaftler ist der Trend eher ein Hinweis auf
biogene Methanquellen (z.B. héhere Emis-
sionen aus Feuchtgebieten in den Tropen).
Diese Einschatzung stutzt sich auf die Uber-
proportionale Zunahme an '2C angereicher-
tem Methan in der Atmosphare’® und auch

Methans in mittleren Breiten und den Tro-

pen'6:25.26 \Wahrscheinlich hat die atmospharische Methanzunahme jedoch mehrere Ursachen?? und ist

das Resultat einer Mischung verschiedener Methanquellen sowie fraktionierender Veranderungen, die

durch atmospharische Prozesse verursacht werden. Die verstarkte Produktion von Schiefergas scheint

fur diesen Trend nicht ursachlich zu sein (siehe?7:28 .29),

¢ Grundséatzlich ist biogen gebildetes Methan stark an '2C angereichert (8'3C-Wert kleiner -50 %o bis -
100 %o), wahrend geogenes Methan meist weniger stark an '2C angereichert ist (5'3C-Wert -20 bis -
50 %o). Der aktuelle §'3C-Wert atmospharischen Methans liegt bei etwa -48 %.'®.
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2 Flussiggastransport (LNG)

2.1 Uberblick
LNG ist Erdgas (vorwiegend Methan), das durch Herunterkihlen auf -162 °C verflissigt wird. Das Vo-
lumen nimmt dabei um das Sechshundertfache ab. Durch seine hohe Energiedichte eignet sich LNG

besonders fur Transport und Speicherung.

LNG ermdoglicht es Lander bzw. Markte fur die Erdgasnutzung zu erschliel3en, die aufgrund ihrer geo-
graphischen Lage nicht an Erdgaspipelines angebunden sind. Dariiber hinaus kann ein bestehendes

pipelinegebundenes Erdgasangebot durch LNG flexibel erweitert werden.

Zur Verflissigung von Erdgas in groliem Malstab sind spezielle Anlagen erforderlich, die meist direkt
neben den Beladeterminals errichtet werden. Der Transport erfolgt mit speziell ausgeristeten LNG-
Tankschiffen, in denen das LNG in mehreren zumeist doppelwandigen, vakuumisolierten Tanks trans-
portiert wird (Abbildung 2-1).

Regasifizierung

Import-Terminal l 0

Verfliissigung Transport LNG-Tankschiff Entladung Erdgasnetz |

-
o |

Erdgasforderung

Abbildung 2-1: Schematische Darstellung der LNG-Prozesskette von der Férderung (1) bis zur
Einspeisung in das Erdgasnetz (4) (modifiziert nach3°).

Die Erdgasverflissigungstechnologie wird auch eingesetzt, um entlegene Offshore-Erdgasfelder ohne
Pipelineanbindung wirtschaftlich erschlieBbar zu machen. Dabei wird das geférderte Erdgas auf See
aufbereitet, verflissigt, als LNG zwischengelagert und dann auf LNG-Transportschiffe fir den Export

direkt umgeschlagen (Floating liquefied natural gas - FLNG).

Um Erdgas zu verflissigen, stehen verschiedene technische Verfahren zur Verfigung. Unabhangig
vom eigentlichen Verflissigungsverfahren werden zunachst in einer Aufbereitungsanlage Kohlenstoff-
dioxid, Schwefelverbindungen sowie Wasser vom Erdgas abgeschieden. In einem weiteren Prozess-
schritt wird das gereinigte Erdgas zunachst heruntergekuihlt, um schwerere Kohlenwasserstofffraktionen
zu separieren. Diese kdnnen zu Mineral6lprodukten weiterverarbeitet werden. Im folgenden Schritt fin-
det die eigentliche Verflissigung, das Herunterkihlen des gereinigten Erdgases auf -162 Grad Celsius
zu LNG, statt.

Der Verflissigungs- sowie der Regasifizierungsprozess ist energieaufwandig. Der Energiebedarf variiert
in Abhangigkeit vom Verflissigungsverfahren, der Skalierung des Verflissigungsprozesses, der ur-
spriinglichen Zusammensetzung des Erdgases sowie der Umgebungstemperatur. Der Energieaufwand

fir den Transport ist im Wesentlichen von der Entfernung abhangig.
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Beim Pipelineerdgastransport entfallt der Energieeinsatz fur die Verflissigung und Regasfizierung. Die
fur den Transport bendtigte Energie wird hauptsachlich fur die Kompression des Erdgases an den Ver-
dichterstationen verwendet. Die Transportenergie ist dabei im Wesentlichen abhangig vom Pipeline-

durchmesser, der Entfernung sowie dem Arbeitsdruck in der Pipeline.

Der weltweite Erdgashandel nahm in den letzten Jahren kontinuierlich zu (Abbildung 2-2). Der Anteil

des LNG am weltweiten Erdgashandel betragt gegenwartig etwa ein Drittel.

Struktur des weltweiten Erdgashandels
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Abbildung 2-2: Entwicklung des weltweiten Erdgashandels 2003-2017. Datenquelle BP3'.

Weltweit stand Ende 2018 eine Verflissigungskapazitat von 406 Mtpa (560 Mrd. m3) und eine Regasi-
fizierungskapazitdt von 868 Mtpa (1.198 Mrd. m3) zur Verfligung®2. Die weltweit groRten LNG-
Importeure befinden sich mit China, Japan und Slidkorea im ostasiatischen Raum. Mit Abstand die
grolten LNG-Exporteure sind Katar und Australien. Die durchschnittliche Transportdistanz eines LNG-

Tankers betrug 2017 rd. 8400 Seemeilen33. Abbildung 2-3 zeigt die globalen LNG-Handelsstrome.

LIQUIFIED NATURAL GAS TRADE FLOW, 2018

A:f’"" 2 N\ =t Northeast Asia

Regional trade volumes
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Trade flows
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@ Inter-regional trade
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S&P Global
Platts

Source: SBP Global Platts

Abbildung 2-3: LNG-Handelsstréme 2018 (Bildquelle: S&P Global Platts).
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2.2 Deutschland und Europaische Union

Aufgrund der ricklaufigen Erdgasforderung in der EU wie auch in Deutschland wachst die Abhangigkeit
von Importen. Europa hat sowohl tiber Pipelines als auch tUiber LNG-Terminals Zugang zu einem grof3en
Teil der Erdgasmarkte34.

Neben einer ausgedehnten Pipelineimportinfrastruktur verfigt die EU Gber eine bedeutende LNG-Im-
portinfrastruktur (LNG-Importterminals, Abbildung 2-4). Diese ist bislang nur zu rd. 30 % ausgelastet
und wird vor allem in den westeuropaischen Staaten genutzt, die eine vergleichsweise eingeschrankte
Anbindung an die Erdgaspipelineinfrastruktur haben. LNG wird insbesondere zum Ausgleich kurzfristi-

ger Bedarfsspitzen oder bei besonders giinstigen Spotmarktpreisen verwendet.
Kleine Terminals

Kleine Terminals stellen insbesondere fur Inseln eine geeignete Moéglichkeit dar, sich mit Erdgas zu
versorgen. Darlber hinaus kdnnen von kleinen Terminals aus direkt Schiffe betankt werden, die Erdgas
fur den Schiffsantrieb nutzen. Der Gasantrieb bietet einen emissionsarmen Antrieb, mit dem die Aufla-
gen hinsichtlich geringerer Schwefelemissionen (IMO 2020) erflillt werden kénnen. Neben Schiffen kann
LNG auch in Stralkenglterfahrzeugen (LKWs) verwendet werden. Ein Einsatz von LNG bei Schiffen und
LKWs reduziert die Luftschadstoffemissionen an Stickoxiden, Schwefeloxiden und Partikeln um 90—

100 % im Vergleich zum Dieselmotor3®,

Terminals
[Kapazitdt Mrd. m3/a]

20
510
1

Inbetriebnahme [Jahr]

@ 1958
O 1978
() 1988
() 1998
() 2008
© 2017

O keine Daten

BN EU-28

Abbildung 2-4: GroBe LNG-Importterminals in der EU3*. GroR3 (large-scale) bedeutet hier eine
Regasifizierungskapazitdt von mehr als 1 Mtpa (1,38 Mrd. m3). Ausnahme: Malta mit
0,7 Mrd. m3/a.




Bestehende Importkapazitdt und Bedarf der EU Lander

Die grofien Importterminals der EU (EU-28) verfligen zusammen (iber eine nominale Regasifizierungs-
kapazitat von 206 Mrd. m3 pro Jahr (2017). Dies entspricht rd. 40 % des Erdgasverbrauches der Mit-
gliedsstaaten der EU. Der LNG-Import im Jahr 2018 betrug 56 Mrd. m3 (40,62 Mt32). Die durchschnitt-
liche Auslastung der Terminals betrug damit ca. 25 %. Bis zum Jahr 2025 wird ein Ausbau der LNG-
Importkapazitat in der EU auf 280 Mrd. m® prognostiziert3® (Abbildung 2-5). In dieser Prognose ist ein

LNG-Importterminal flir Deutschland enthalten.

EU - 28: Regasifizierungskapazitat von groRen
LNG-Terminals (Mrd. m¥Jahr)
250

oIIIIII IIII
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Abbildung 2-5: Bestehende, geplante und sich im Bau befindende Regasifizierungskapazitdten in
der EU-28 bis 2026 verdndert nach3S.

2.3 Exportregion Nordamerika

Die USA sind seit Einsetzen des Schiefergasbooms ab 2005 zum weltweit gréRten Erdgasproduzenten
aufgestiegen. Kanada ist der viertgroRte Erdgasproduzent der Welt. Zusammen stammen aktuell rd.
25 % der weltweiten Erdgasférderung aus diesen beiden Landern3. In Nordamerika gibt es grofte
Sedimentbecken, in denen sich zahlreiche konventionelle und nicht-konventionelle Erddl- und Erdgas-
lagerstatten befinden (Abbildung 2-6). Die Lagerstatten befinden sich in lithologisch und stratigraphisch

unterschiedlichen Gesteinsformationen.

2.3.1 USA - bestehende und zuklnftige LNG-Exportmdglichkeiten

Obgleich die USA seit jeher einer der grofdten Erdgasproduzenten der Welt sind, bestand dennoch iber
Jahrzehnte ein Nachfragelberhang, der durch Einfuhren gedeckt werden musste. Die benétigten Erd-
gasmengen wurden Uberwiegend aus Kanada und Mexiko importiert. Das in den USA gefdrderte Erdgas
stammt aus verschiedenen Quellen: Schiefergas, Tight Gas, Erdgas aus Kohlefl6zen sowie aus kon-

ventionellen Erdgas- und Erddlfeldern. Die US Energy Information Administration (EIA) geht in ihrem
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Referenzszenario des ,Annual Energy Outlook 2019“%7 von einer erheblichen Zunahme der Schiefer-

gas- und Tight Gas-Produktion in den nachsten Jahren aus (Abbildung 2-7).

N Marcellus

7 Woodfordi

s
Barnett £
A\

Abbildung 2-6: Lage der Sedimentbecken und Gebiete mit nicht-konventionellen Erdél- und Erd-
gasvorkommen. Bedeutende Schiefergasférdergebiete sind hervorgehoben; Abbildung verédndert
nach?3s.
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Abbildung 2-7: Erdgasproduktion und -verbrauch in den USA 1990-2018 und Projektion bis 2050.
Datenquelle EIA%7.
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Durch den Schiefergasboom stieg auch die Nutzung von Erdgas insbesondere zur Stromerzeugung in
den USA erheblich34. Bis 2050 wird der Verbrauch von Erdgas in den USA voraussichtlich nochmals
deutlich zunehmen3”. Gegenwartig betragt der Anteil von Schiefergas an der US-amerikanischen Ge-
samterdgasférderung rd. 73 % (Abbildung 2-8).

Informationen zum Schiefergasanteil bei der Verflissigung von Erdgas zu LNG sind nicht verfligbar.
Das Fernleitungsgasnetz der USA (Abbildung 2-9) ist gut ausgebaut und hat zahlireiche Ein- und Aus-
speisepunkte. Deshalb kann nach dem Einspeisen in das Netz der Schiefergasanteil nicht mehr be-
stimmt werden. Aufgrund des hohen Anteils an Schiefergas an der Gesamterdgasproduktion der USA
ist davon auszugehen, dass auch bei LNG der Anteil an Schiefergas hoch ist. Bei LNG-Terminals in
Nahe zu Schiefergasgebieten, kdnnte der Beitrag von Schiefergas am LNG-Exportvolumen tber dem

durchschnittlichen Anteil liegen. Laut Prognosen der EIA wird der Schiefergasanteil an der US-ameri-

kanischen Erdgasproduktion und damit an den Exporten weiter anwachsen?’.

b 50°N

40°N

30°N

Abbildung 2-8 Sedimentbecken (griin), Schiefergas- und Schieferélgebiete (blau) in den USA. Die
Kreise und Zahlen zeigen die Schiefergasanteile (%) an der Gesamterdgasférderung in den Bun-
desstaaten. (Topographie/Bathymetrie, ETOPO1).

Ob dieser prognostizierte Zuwachs der US-amerikanischen Erdgasproduktion tatsachlich in diesem Um-
fang eintreten wird, ist offen. Vor dem Hintergrund des schnellen Rickgangs der Férdermengen von
Schiefergasbohrungen wirde eine riicklaufige Bohr- und Komplettierungsaktivitat in Zusammenspiel mit
einer sinkenden oder stagnierenden Produktivitat innerhalb eines vergleichsweise kurzen Zeitraumes

auch zu einer rucklaufigen Erdgasférderung fuhren.
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40°N

30°N

Abbildung 2-9: Fernleitungsgasnetz (Interstate Pipelines) der USA (EIA) und LNG-Exporttermi-
nals, (Topographie/Bathymetrie, ETOPO1).

Die bereits existierenden, sich im Bau befindenden bzw. geplanten LNG-Exportterminals liegen vorwie-
gend am Golf von Mexiko. Zwei weitere Exportterminals (Cove Point, Maryland und Elba Island, Geor-
gia) befinden sich an der Ostkiiste der USA (Abbildung 2-10).

gew 95°W 90°w
o

85°W 80°W 75°W
z —
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30°N

Corpus) Christi

Abbildung 2-10: LNG-Exportterminals der USA an der Ostkiste und am Golf von Mexiko. In
blau dargestellt sind die Gebiete mit Schieferél- und Schiefergasvorkommen.
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Die Exportterminals an der Ostkuste kénnten ihre Hauptabsatzmarkte in Europa haben. Allerdings ist
die Entfernung nicht der alleinige Faktor fir den Absatz des LNG in eine Region. Obgleich zwar gerin-
gere Transportkosten einen geografisch nahen Absatzmarkt zunachst favorisieren, spielen langfristig
geschlossene Liefervertrage sowie Spotmarktpreisentwicklungen des LNG eine bedeutende Rolle bei
den tatsachlichen Handelsstromen. Das Export-Terminal Cove Point an der Ostkiiste der USA zum
Beispiel hat eine Kapazitat von 5,25 Mtpa (7,25 Mrd. m?/a), von denen 2,3 Mtpa (3,17 Mrd. m3/a) Gber
einen Langzeitvertrag an ein japanisches Konsortium (ST Cove Point LLC) vergeben sind. Im Jahr 2018
wurden von dort rd. 1,48 Mt (2 Mrd. m3) nach Japan exportiert3.

Der erweiterte Panamakanal ermdglicht nun auch die Passage der zweitgrof3ten LNG-Tankerklasse (Q-
Flex, Qatargas, 210.000 m3 LNG) und wurde im Jahr 2018 fir 340 LNG-Tankerpassagen genutzt. Dies
zeigt, dass der LNG-Handel global stattfindet und die Handelsstrome sich dynamisch an die 6konomi-

schen Randbedingungen anpassen.
Erdgasexportkapazitat USA

Die USA sind seit 2017 ein Netto-Erdgasexporteur. Im Jahr 2018 hatten die USA, bezogen auf die
Trockengasproduktion und den Eigenverbrauch, ein (Netto-)Exportvolumen von 13 Mrd. m® Erdgas. Die
EIA geht in ihnrem Referenzszenario des ,Annual Energy Outlook 201937 von einer hohen Steigerung
der US-amerikanischen Erdgasproduktion bis in das Jahr 2050 aus (Abbildung 2-11). Sofern die prog-
nostizierte Zunahme der Férderung eintritt, kdnnte anteilig das zusétzliche Erdgas per LNG nach Uber-

see exportiert werden.

USA Erdgasimport und -export
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Abbildung 2-11: Historische und prognostizierte Erdgasexporte und -importe der USA. Daten-
quelle EIA37:39.40,

Der Export von LNG aus den USA (ohne Alaska) erfolgt seit 2016 und steigerte sich in den folgenden
Jahren (2016: 5 Mrd. m3, 2017: 20 Mrd. m3, 2018: 30 Mrd. m3). Die Gesamtausfuhr betrug bis Ende
2018 rd. 56 Mrd. m3 (Tabelle 2-1). Davon wurde rd. 40 % in die Lédnder Sudkorea, China und Japan
geliefert.
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Tabelle 2-1: Empfédngerregionen und kumulierte Mengen an US-LNG-Exporten im Zeitraum Feb-
ruar 2016-Dezember 2018. Datenquelle DOE*’

Exportierte Gesamtexport- Lander in der
Menge (Mrd. m3) anteil (%) Importregion
Ostasien und Pazifik 23,40 41,9 6
Europa und Zentralasien 7,69 13,8 11
Lateinamerika und Karibik 17,01 30,4 10
Naher Osten und Nordafrika 4,61 8,3 5
Slidasien 3,16 5,7 2
Gesamt LNG-Exporte 100 34

Der Ausbau der LNG-Exportkapazitaten findet schrittweise statt (Abbildung 2-12). Nach derzeitiger Pla-
nung werden bis Ende 2021 den USA rd. 100 Mrd. m? jahrliche Erdgasexportkapazitat durch LNG zur
Verfligung stehen.

U.5. liquefied natural gas export capacity, 2016-2021 ia’
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Abbildung 2-12: Gegenwaértige und zuklinftige Exportkapazitidten der einzelnen LNG-Terminals in
den USA, verdndert nach EIA39.

2.3.2 Kanada - bestehende und zukunftige LNG-Exportmdglichkeiten

Nach einigen Jahren der riicklaufigen Erdgasproduktion aufgrund der Erschépfung der konventionellen
Erdgasfelder, stieg die Erdgasférderung durch die zunehmende ErschlieBung der Schiefergas- und
Tight Gas-Vorkommen in den letzten Jahren erheblich an. Laut dem National Energy Board (NEB) wird
sich dieser Trend voraussichtlich in den nachsten Dekaden fortsetzen. Der kanadische Erdgasver-
brauch wird laut den Prognosen bis Anfang der 2030er Jahre steigen und danach bis 2040 auf diesem
Niveau verbleiben (Abbildung 2-13)*2.
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Kanada Erdgasproduktion und -verbrauch
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Abbildung 2-13: Erdgasproduktion und -verbrauch in Kanada 2000-2018 und Projektion bis 2040.
Datenquelle NEB*2.

Mit ca. 97 % der Forderung liegt das Zentrum der kanadischen Erdgasproduktion in den Lagerstatten
des Westkanadischen Sedimentbeckens der Provinzen Alberta und Britisch Columbia, (Abbildung
2-14). Der Anteil von Schiefergas an der kanadischen Produktion lag im Jahr 2018 bei rd. 3 %, der Anteil
der Erdgasproduktion aus dichten Gesteinen (Tight Gas) bei gut 64 %*2.
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Abbildung 2-14: Sedimentbecken (griin), Schiefergas- und Schieferblgebiete (blau) in Kanada.
Der Kreis und die Zahl zeigen den Schiefergas- und Tight Gas-Anteil (%) der kanadischen For-
derung. Zusétzlich sind die geplanten LNG-Exportterminals an der West- und Ostkliiste einge-
zeichnet, (Topographie/Bathymetrie, ETOPO1).

Erdgasexportkapazitdt Kanada

Da die kanadische Erdgasproduktion seit Jahrzehnten Uber dem Eigenbedarf liegt, wurden die Uber-
schissigen Mengen in die USA exportiert. Entsprechend eng verflochten ist die Pipelineinfrastruktur
zwischen den beiden Landern. Durch die starke Zunahme der US-amerikanischen Erdgasproduktion
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und der (rechnerischen) Erdgasimportunabhangigkeit der USA seit dem Jahr 2017, liegt es im Interesse
Kanadas, neue Absatzmarkte fur kanadisches Erdgas zu erschlielen. Dies soll mit dem Aufbau von
LNG-Exportterminals an der Ost- und WestkUste realisiert werden. Die potenziellen Absatzméarkte be-

finden sich vorrangig im asiatischen Raum und in Europa.

Bislang verfligt das Land Uber keine LNG-Exportkapazitat. Mehrere LNG-Exportterminals sind in Dis-
kussion oder in einer frilhen Planungsphase. An der Ostkiiste Kanadas ist das LNG-Exportterminal
Goldboro (2 x 5 Mtpa, insgesamt 13,8 Mrd. m?) geplant, das 2023 in Betrieb gehen soll. Die finale In-
vestitionsentscheidung wurde angekiindigt, ist aber in 2019 noch nicht erfolgt. An der Westkiiste Kana-
das werden verschiedene Exportterminals geplant. In der Region Kitimat soll ein Terminal gebaut wer-
den, wo ein vorhandener Hafen ausgebaut und die Verfliissigungsanlagen an Land aufgebaut werden
(zwei Verflussigungsanlagen mit einer Kapazitat von je 6,5 Mtpa; insgesamt 17,4 Mrd. m?). Das Export-
terminal (LNG Canada) wird Uber die 670 km lange CoastalGasLink-Pipeline angeschlossen, die sich
im Bau befindet (Dawson Creek/Montney nach Kitimat). Damit kann Erdgas aus Lagerstatten im
Montney Shale und dem Horn River und Liard Basin nach Westen transportiert werden. Dieses Terminal

hat Ende 2018, als bisher einziges, eine finale Investitionsentscheidung erhalten.

Im gleichen Gebiet gibt es ein zweites Projekt (Kitimat LNG) mit einer geplanten Kapazitat von bis zu
18 Mtpa (3 Zuge mit je 6 Mtpa) und einer Anbindung an die Pacific Trail Pipeline. Das Terminal soll die
erste komplett elektrisch, mit Strom aus Wasserkraft, betriebene Anlage werden. Fir beide Projekte
wird ein Starttermin im Jahr 2027 erwartet. Der Bau der Exportterminals an der Westkliste Kanadas zielt
auf den Export hauptsachlich in den asiatischen Markt. Nach Prognosen des NEB wird Kanada ab dem
Jahr 2031 rd. 31 Mrd. m® Erdgas als LNG exportieren (Abbildung 2-15).
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Abbildung 2-15: Historische und prognostizierte Erdgasexporte Kanadas. Datenquelle NEB#2,
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3 Methanemissionen bei der Gewinnung von Erdgas mit
Schwerpunkt USA

3.1 Methanemissionen im Erdol- und Erdgassektor in Nordamerika

In den USA hat sich der Trend steigender Treibhausgasemissionen seit 2007 umgekehrt. Die Netto-
emissionen waren im Jahr 2017 um 13 % geringer als in 2005 und befanden sich damit knapp tUber dem
Niveau des Referenzjahres 1990'°. Neben dem Ausbau der erneuerbaren Energien tragt die verstarkte
Nutzung von Erdgas an Stelle von Kohle bei der Stromerzeugung zu etwa einem Drittel zur Reduktion

der Treibhausgasemissionen in den USA bei*344,

Treibhausgasemissionen und die Emissionen von Methan werden insbesondere fir die US-amerikani-
sche Schiefergasférderung sehr kontrovers diskutiert. Methanemissionen in der Erdgasvorkette kénnen
im Upstream- (Exploration und Produktion), Midstream- (Aufbereitung, Weiterleitung/Lagerung), sowie

im Downstream-Bereich (Verteilung) entstehen.

Die US-amerikanische Umweltbehérde EPA verpflichtet alle bedeutenden Erdél- und Erdgasproduzen-
ten zu jahrlichen Berichten Uber Treibhausgasemissionen’®. Neben diesen offiziellen Zahlen des Natio-
nal Inventory Reports (NIR) der EPA wurden Messungen verschiedener wissenschaftlicher Teams in
wissenschaftlichen, begutachteten Journalen veréffentlicht. So wurden beispielsweise in einer Uber-
sichtsarbeit aus dem Jahr 2016 mehr als 250 Publikationen zu dem Thema und den USA ausgewertet*5.
Diese Studien weichen zum Teil in ihren Abschatzungen von den Zahlen der EPA ab. Im Folgenden
werden die Ergebnisse der US-amerikanischen Umweltbehérde EPA der aktuellen begutachteten Lite-

ratur gegenubergestellt.

3.2 Methanemissionen nach dem National Inventory Report der EPA

Flr Jahr 2017 ermittelte die EPA'® 6,65 Teragramm (Tg; 665 Mio t.) Methan, das durch die US-ameri-
kanische Erdgasproduktion und -nutzung in die Atmosphare emittiert wurde. Diese Angabe beinhaltet
die gesamte Vorkette von der Exploration, Produktion, Aufbereitung und Verteilung bis hin zum Ver-
braucher, bzw. der Lagerung. Die 6,65 Tg Methan entsprechen 1,3 % der Gesamtférderung an Erdgas®
in den USA. In den 6,65 Tg sind Emissionen aus Altbohrungen nicht enthalten. Diese werden im aktu-
ellen Bericht jedoch erstmalig von der EPA bertlicksichtigt, scheinen aber eine vergleichsweise geringe
Relevanz zu haben (0,053 Tg fiir Erdgasbohrungen)'?. Die Integration der abgeschatzten Emissionen
aus Altbohrungen wirde die 1,3 % Verluste an der Gesamtférderung nicht wesentlich verédndern (plus
0,01 %).

d Anteilig an der Gesamtproduktion von Methan von ca. 506 Mio t/Jahr (90 % abgeschéatztem
Methananteil von 562 Mio t Erdgas) in 2017 (https://www.eia.gov/dnav/ng/hist/n9050us2a.htm)
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Methanemissionen aus dem Erdgassektor der USA
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Abbildung 3-1: Methanemissionen des Erdgassektors untergliedert nach den Bereichen Explora-
tion, Produktion, Aufbereitung, Weiterleitung bzw. Lagerung und Verteilung in den USA in 1990,
2005 und 2015-2017 (Datenquelle EPA"0). Erdgasférderung der USA in Giga-Kubikmeter (Gm?3)
Datenquelle BGR34. 6,65 Teragramm (Tg) Methanverluste in die Atmosphére in 2017 entsprechen
einer Verlustrate von 1,3 %. Eine Zunahme ist flir den Bereich ,Sammlung und Verdichtung* (Pro-
duktion) von 2005 nach 2015 ausgewiesen. Trotz der deutlichen Zunahme der Erdgasférderung
in diesem Zeitraum nehmen die Methanemissionen des Erdgassektors insgesamt leicht ab.

Die groRten Erdgasemissionen stammen nach EPA-Angaben aus der Produktion (4,3 Tg Methan in
2017) und hier von Sammel- und Verdichterstationen (Abbildung 3-1). Die Erdélproduktion trug in den
USA in 2017 mit 1,51 Tg zusatzlich zu den Methanemissionen bei'?, denn Erdél beinhaltet unterschied-
liche Gehalte erddlbegleitender gasférmiger Kohlenwasserstoffe inklusive Methan (Erddlbegleitgas).
Die Klassifizierung in vornehmlich Erddl- oder Erdgasproduktion ist unscharf. Selbst die beiden US-
amerikanischen Institute EPA und EIA verwenden unterschiedliche Schwellenwerte der jeweiligen For-
derung zur Unterscheidung (EIA 6 mcf/bbl, EPA 100 mcf/bbl)'?). Da die Normierung der Verlustmengen
auf jeweils nur einen Rohstoff, etwa Erdgas erfolgt, fiihrt schon die Anwendung dieser Schwellenwerte
zu unterschiedlich errechneten Verlustraten (die Menge an Emissionen im Verhaltnis zur geférderten

Erdgasmenge).
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3.3 Methanemissionen laut Peer-Review-Literatur
Die Angaben zu Methanemissionen durch die Bereitstellung fossiler Energie variieren in wissenschaft-
lichen Verdffentlichungen stark. Die meisten Studien konzentrieren sich auf einzelne Anlagen oder For-
derregionen, wobei sich die Messmethoden und betrachteten Zeitrdume zum Teil erheblich unterschei-
den. Die unterschiedliche Ausgestaltung der Studien schrankt vielfach die Moéglichkeit der Hochrech-
nung auf gréRere Gebiete bzw. die gesamte USA ein oder kann zu Fehleinschatzungen der Thematik
fuhren. Dies trifft zu, wenn etwa Ergebnisse zu problematischen oder problemfreien Anlagen fiir gene-
relle Aussagen herangezogen werden. Ungeachtet der groften Anzahl an US-Studien adressieren nur
wenige derartige Schwierigkeiten und versuchen diese durch statistische Verfahren handzuhaben.
Diese Arbeiten werden in diesem Kapitel besonders detailliert betrachtet und eine Einschatzung zur

Validitat der Daten und Aussagen gegeben.

Methanemissionen werden entweder durch Bottom Up (BU)- oder Top Down (TD)-Analysen bestimmt,
die spezifische Vor- und Nachteile aufweisen (Infobox - Messmethoden und Abschétzungen von

Methanemissionen ).

Infobox - Messmethoden und Abschétzungen von Methanemissionen

Bottom Up (BU): Messungen direkt an potenziellen Emissionsstellen (Bohrplatze, Verteilerstationen,
etc.). Ublicherweise werden diese Messungen von Methankonzentrationen in einer Entfernung von
20-200 m in Windrichtung einer Emissionsquelle durchgefiihrt*6. Massenflusswerte werden in der
Regel empirisch Uber die atmospharische Situation (Windrichtung- und -geschwindigkeit, Turbulen-
zen, Feuchtigkeit, Temperatur, etc.) unter der Annahme einer Punktquelle und einer Methan-Normal-
verteilung berechnet (EPA’s Other Test). Der Fehler liegt bei 20 % bis 300 %. Die direkt gemessenen
Emissionen werden Ublicherweise Uber einen aus Messungen ermittelten Emissionsfaktor hochge-
rechnet Uber die Zahl der installierten Anlagen in einer Region oder auch USA-weit*”. Grundsatzlicher
Vorteil von BU-Messungen ist, dass Emissionen bestimmten Anlagen oder Anlagenteilen relativ gut
zugeordnet werden kénnen. Nachteilig sind die sich potenzierenden Fehler bei Hochrechnungen, die
aus zu geringer zeitlicher und raumlicher Variabilitat der Messdaten resultieren kénnen. BU-basierte
Untersuchungen kommen haufig zu geringeren Methanemissionen als TD-basierte Studien*&4°.
Top Down (TD): Methanmessungen mittels Flugzeugen Uber grofRere Bereiche von Produktionsstat-
ten. Moglich waren auch Satellitenmessungen, z.B. mit GHGSat oder dem deutsch-franzdsischen
Klimasatelliten MERLIN. Diese Kleinsatellitenmission soll ab 2021 die Methankonzentration in der
Erdatmosphéare mit einer bislang unerreichten Genauigkeit messen. Naturgemaf erfassen TD-Stu-
dien gréRere Bereiche als BU-Studien, so dass Fehler bei Hochrechnungen gegeniiber BU als kleiner
anzusehen sind. Solange die Windrichtung stabil bleibt und eine ausgepragte konvektive atmospha-
rische Grenzschicht besteht, kdnnen die Messwerte Uber eine Massenbilanz in Massenflusswerten
umgerechnet werden+’. Die Verteilung von Isotopen und die Verteilung weiterer Kohlenwasserstoffe
neben CH4 werden gelegentlich verwendet, um eine solche Zuordnung zu validieren. Auch TD-Mes-
sungen sind nicht ohne Unsicherheit. So wurde beispielsweise darauf hingewiesen, dass flugzeug-
gestutzte Messungen in einigen Studien zu Tageszeiten und Wetterbedingungen bevorzugt stattfan-
den, zu denen verstarkt Aktivitdten an Produktionsanlagen durchgefiihrt wurden, z.B. am Nachmit-
tag®. Ein derartiger Zusammenhang kann zu Uberschatzungen von Zahlen filhren, dessen Ausmaf
nicht klar zu definieren ist. Dazu wird eine Reihe von wenig belegbaren Annahmen bezlglich des
Transportes der Gase getroffen. Ein weiteres Problem ist, dass die Messungen den verschiedenen
anthropogenen (Erdél- und Erdgassektor; Landwirtschaft, etc.) und nattrlichen Quellen zugeordnet
werden miissen*’, was eine weitere grof’e Unsicherheit nach sich zieht.
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Eine Vielzahl an Veroffentlichungen ermittelte teils &hnliche, teils nach oben oder unten abweichende
Methanemissionen als offiziell durch die EPA (BU-Ansatz) angegeben. Tabelle 3-1 und Tabelle 3-2
sowie Abbildung 3-2 geben eine Ubersicht (iber eine Auswahl der wesentlichen aktuellen Studien und
geben die Ergebnisse der ermittelten Methanverlustraten wieder. Vergleichend sind globale Abschéat-
zungen von Methanemissionen des Erdgassektors dargestellt (Tabelle 3-1).

Tabelle 3-1: Ubersicht publizierter Verlustraten normiert auf die Gasproduktion fiir die Welt sowie
die gesamten USA. Reihenfolge der Publikationen mit steigender Aktualitét.

Quelle Region/Kommentar Bezugs- CH, Verl
jahr

Schiefergas entionelles
Erdgas

Hayhoe et al. Globale vermutlich 0,5 % Produktion + 2,5 %
(2002)31 Zusammenschau. 1997 Verteilung und Nutzung

(Nach GRI (1997)) (0,76 kg/GJ)
Schwietzke et al. Globale  Betrachtung 2013 22%
(2016)27 auf Basis von &'C-

Werten von atmosphari-
schem Methan

World Energy Global (Datenlage nicht 2015 1,7 %
Outlook (2017)""  REEEEUEE)
USA (gesamt)
Howarth et al. Schiefergas und 2007 3,6-7,9 % 1,7-6 %

52 konventionelles Erdgas
2011
( ) USA
(in Frage gestellt z.B.
|n53)
Hultman et al. Schiefergas, Tightgas, 2007 2,8 % (Produktion) + 1,3 % (Produktion) +
(2011)54 CBM USA 0,9 % downstream 0,9 % downstream
Zahlen aus Howarth et
al. (2011)
Burnham et al. USA 2009 2,01% 2,75 %
(2012)55 (0,71-5,23 %) (0,92-5,47 %)
Cathles et al. USA Zahlen basieren 2008 1.1% 0,9-22%
(2012)53 auf EPA 2009 und (0,2 % Produktion + (Mittelwert hier
Rechenmodellen (keine 0,9 % Verteilung und berechnet: 1,6 %)
eigenen Messungen) Processing)
Littlefield et al. USA 2012 1,7 % (1,3-2,2 % mit
(2017)56 95 % Confidence Level)
EPA (2017)57 USA 2015 1,4 % (mit Ansat_z gnd
Zahlenquelle wie in
FuRnote 9)
Alvarez et al. Stichpunktdaten aus 2015 2,3 % (1,9-2,6%)
58 ~30% der Gebiete mit
(2018) b
Erdgasproduktion  der
USA
Omara et al. USA (nur Erdgas- 2016 1,5 % (nicht-parametri-
(2018)59 produktionsstatten). sches Modell) und 0,59 %
Zahlen nur fir (Regressionsmodell) fiir
Produktion publiziert Produktion plus jeweils
(Downstream aus®® 1 % fir Downstream
addiert)

10 USA (berechnet mit 2017 1,3%
EPA (2019) Produktionszahlen nach
https://www.eia.gov/dn
av/ng/hist/n9050us2a.h
tm))
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Tabelle 3-2: Ubersicht publizierter Verlustraten normiert auf die Erdgasproduktion fiir die Becken
und Lagerstétten in den USA.

Quelle

A (Beck
/well pads)

Peischl et al.
(2015)"®

Omara et al.
(2016)*°

Omara et al.
(2018)%°

Ren et al. (2019)%°

Peischl et al.
n et al.
(2015)%1

Lyon et al.
(2015)52

Zavala-Araiza et al.
(2015)*8

Omara et al.
(2018)%°
Schneising et al.
(2014)%

Peischl et al.
(2016
Peischl et al.
19
(2015)
Robertson et al.
65
(2017)
Omara et al.
(2018)%°
Pétron et al.
(2014)*7
Omara et al.
(2018)%°
Robertson et al.
65
(2017)

n et al.
(2013)%6
Robertson et al.

65
(2017)
(o]))] et al.
(2018)%°
Robertson et al.
(2017)55

O et al.
(2018)%°

Omara et al.
(2018)%°
Peischl et al.
(2015)"°

mmentar

Marcellus Shale
(Pennsylvania +
W Virginia)
Marcellus
(Pennsylvania +
W Virginia)
Marcellus
(Pennsylvania +
W Virginia)
Marcellus
(Pennsylvania +
W Virginia)
Haynesville (Arkansas,
Louisiana, Ost Texas)

Shale

Shale

Shale

Barnett Shale (Texas)

Barnett Shale (Texas)

Barnett Shale (Texas)

Barnett Shale (Texas)

Bakken (Nord Dakota
etc.)

Bakken (Nord Dakota
etc.)

Fayetteville Region

Fayetteville (Arkansas)

Fayetteville (Arkansas)

Denver-Julesburg
(Colorado)

Denver-Julesburg
(Colorado)

Denver-Julesburg
(Colorado)
Uintah County, (Utah)

Uintah County, (Utah)

Uintah County, (Utah)

Upper Green River
(Wyoming)
Upper Green River
(Wyoming)

Pinedale (Wyoming)

W. Arkoma (Arkansas)

Bezugs-
jahr

2013

2014/
2015

2016

2015

2013

2013

2013

2013

2016

2006-
2008 (a)

2009-
2011 (b)

2014

2013

2015

2016

2012

2016

2014

2012

2015

2016

2014

2016

2016

2013

CH, Verlustraten in der Vorkette

Schiefergas entionelles Gesamt
Erdgas

0,18-0,41 %

0,13 %
(0,01-1,2%)

10,5 %
(0,35-91%)

Produktion: 0,27 %

1.1 %
(0-3,5%)

1,0-2,1%

1,3-1,9 %

1,1 % (1,0-1,3 %)

(4% Erdolproduktion
sind nicht
berlcksichtigt)

1,2-1,9 %

Produktion: 0,65 %

a) 10,1% (£7,3%)

b) 9,1 % (£ 6,2 %)
4,2-8,4 %
1,0-2,8 %
Produktion: 0,09 %
(0,05-0,15 %)
Produktion: 0,5 %
4% (£ 1,5 %)
Produktion: 1,6 %
Produktion: 2,1 %
(1,1-3,9%) in DJ
8,9 % (6,2-11,7 %)
Produktion: 2,8 %
(1,0-8,6%) in Uintah
Produktion: 3,5 %
Produktion: 0,18 %
(0,12-0,29%)
Produktion: 0,5 %

Produktion: 0,65 %

6-20 %
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Die hdchsten Verlustraten fur die Erdgasvorkette in den gesamten USA finden sich in einer Studie von
Howarth et al.52 Neuere Studien widersprechen diesen Angaben. In einer Betrachtung von Verlustraten
aus mehr als 250 Studien ohne Wertung ihrer Qualitat oder Relevanz wurden fir die gesamte Vorkette
(ohne LNG) in den USA im Mittel 0,97 % Verlustrate der Erdgasproduktion festgestellt*5. Aktuelle Zahlen
liegen unterhalb der vorgeschlagenen Maximalraten (gestrichelte Linien in Abbildung 3-2), die einen

Vorteil von Erdgas- gegeniiber Kohleverstromung im Klimageschehen bedeuten (siehe Kap. 5.1).
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Abbildung 3-2: Ubersicht (iber publizierte produktionsnormierte Verluste fiir Erdgas in den ge-
samten USA und weltweit von links nach rechts mit zunehmender Aktualitat. Soweit in den Stu-
dien differenziert, sind die Verluste von Schiefergas und konventionellem Erdgas ausgewiesen.
Die Spannbreiten fiir Verlustraten werden, soweit angegeben, dargestellt (Quellen siehe Tabelle
3-1). Neben der Quelle ist jeweils das Bezugsjahr der Studie angegeben. Omara et al.%° berich-
teten nur Verluste bei der Produktion. Deshalb wurden hier Angaben aus dem Downstream-Be-
reich von 1 % aufaddiert (nach®8) Rechts sind weltweite Abschétzungen dargestellt. Die gestri-
chelten Linien geben maximale Verlustraten an unter der auf allen, auch kurzen, Zeitskalen Erad-
gas- gegenliber Kohleverstromung einen Klimavorteil hat (3,2 % nach IPCC AR4%7; 2,7 % nach
IPCC AR 56068 Auf ldngeren Zeitskalen hat die Nutzung von Erdgas bei der Verstromung auch
bei Verlustraten oberhalb der Linien einen Klimavorteil (siehe Kap. 5.1).

Die umfassendsten und aktuellsten Studien zu potenziellen Methanemissionen aus der US-amerikani-
schen Erdol- und Erdgasindustrie sind von Alvarez et al.58 und Omara et al.?° (Infobox - Betrachtung der

Methodik der aktuellen Kernstudien®). Diese Studien basieren auf Daten von einzelnen Sedimentbecken
und speziell Schiefergas-Provinzen in den USA (Abbildung 3-3).

Alvarez et al.®® geben eine Zusammenschau einzelner Studien mit Methanmessungen und betrachten
die vollstdndigen Vorkettenemissionen (Forderanlagen inkl. Altbohrungen, Aufbereitung und Transport,
auch mit LNG, Lagerung und Erddltransport/-Raffinerien) bis hin zum Endverbraucher in den USA. Fur
das Jahr 2015 ermittelt diese Studie Verlustraten von 2,3 % des in den USA gefdrderten Erdgases.

Damit wirden die Methangesamtemissionen der US-amerikanischen Erdél- und Erdgasnutzung 60 %
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hoher sein als von der EPA angegebene®. Wie auch von anderen Autoren beschrieben, werden die Me-

thanemissionen vornehmlich auf Produktionsverluste zuriickgefiihrt58.

Schiefergasforderung USA
2000

Rest of US *shale’

1800 Fayetteville (AR)
Mississippian {OK)
Niobrara-Codell (CO & WY)
Bakken (ND & MT)
Woodford (OK)

Barnett (TX)
Eagle Ford (TX)

1600

1400

1200 Haynesville (LA & TX)

1000 Utica (OH, PA & WV)

800
Permian (TX & NM)

Forderung [Mill.m*/d]

600

400

Marcellus (PA, WV, OH & NY)
200

2000 2002 2005 2007 2010 2012 2015 2017

Abbildung 3-3: Schiefergasférderung in den USA, untergliedert nach Shale Plays. Dargestellt ist
die tagliche Férderung, monatlich gemittelt, von Anfang 2000 bis April 2019. PA — Pennsylvania;
WV — West Virginia; OH — Ohio; NY — New York; LA — Louisiana; TX — Texas; OK — Oklahoma;
NM — New Mexico; ND — North Dakota; MT — Montana; AR — Arkansas; CO — Colorado; WY —
Wyoming. Datenquelle: EIA®,

Omara et al.>® hingegen betrachten nur die Emissionen, die bei der Produktion von Erddl und Erdgas
anfallen. Die Autoren berichten deutliche Unterschiede bei den produktionsnormalisierten Emissionen
in den verschiedenen sedimentaren Becken der USA (Abbildung 3-3), von im Mittel 1,6-3,5 % fir
Becken mit gro3en Verlustraten und von 0,031-0,15 % fur Becken mit geringen Verlustraten. Diese
Autoren, wie auch Alvarez et al.%8, sehen keine Hinweise darauf, dass grofe Erdgasférdergebiete
zwangslaufig bedeutende Methanemissionsregionen darstellen. Vielmehr sind dies haufig Regionen in
denen Erdolférderung dominiert. Mit zwei unterschiedlichen methodischen Ansatzenf wurden
Methanverlustraten in den gesamten USA von 0,59 % und 1,5 % ermittelt®. Da hier ausschlieBlich die
Produktion betrachtet wird, ist die groRere Zahl von 1,5 % vergleichbar zu den Verlustraten aus der
Produktion in Alvarez et al.%8. Die kleinere Zahl, 0,59 % Methanverlustrate, entspricht in etwa den
Angaben der EPA fir die Produktion™. Die Spannbreite ist gemaR dieser Studie vor allem dem

statistisch schlecht erfassbaren Beitrag einzelner gro3er Emittenten geschuldet.

In der Gesamtschau der wissenschaftlichen Literatur aus der jungeren Vergangenheit (Abbildung 3-2)
zeigt sich, dass die Methanverlustrate der Erdgasvorkette in den USA in der GréRenordnung von 1,3 %
bis 2,5 % liegt.

¢ EPA: 1,4% \Verluste fur 2015 unter Verwendung von Produktionszahlen von
https://www.eia.gov/dnav/ng/hist/n9050us2a.htm (90 % abgeschatztem Methananteil)

f Zusammenhang zwischen Produktionsrate und Methanemissionen ermittelt durch Regression und
alternativ nichtparametrisch.
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Infobox - Betrachtung der Methodik der aktuellen Kernstudien Alvarez et al. (2018)%® und Omara et
al. (2018)%°

Beide Studien stitzen sich Uberwiegend auf Messwerte friiherer Studien und beziehen sich damit auf
einen Datenstand im Jahr 2015. Die in Alvarez et al.58 ausschlaggebenden postulierten Emissionen
der OI- und Gasproduktion errechnen sich aus den Daten von vier Referenzen46496570 |n diesen
Studien wurden punktuell Methanemissionen in Teilbereichen von 6 aus 62 sedimentaren Becken in
den USA Uber vergleichsweise sehr kurze Zeitrdume ermittelt. Insgesamt wurden 433 Lokationen
betrachtet, was gegenuber hunderttausenden Bohrungen, hunderten von Prozessingstationen und
mehr als 6 Millionen Pipelinekilometern'® gering erscheint. Damit stellt sich die Frage, ob die Daten-
grundlage reprasentativ ist. Wichtig ist auch, dass die einzelnen Studien keine Stichproben durch-
flhrten, sondern liberwiegend an bekannten Emittenten gemessen haben*6-85 oder vor der Messung
Uberpriften, dass Methanemissionen auftreten4®. Damit ist die Datengrundlage nicht zufallig verteilt,
um statistisch verwertbar zu sein. Nur in einer der vier Studien wurde zufallig gemessen’. Dabei
wurden bei 55 von 155 zufalligen Messungen keine Methanemissionen detektiert’?, was einem Anteil
von 35 % entspricht. Dieser Anteil liegt bei den anderen Studien bei 3 %, 2 % und 0 %. Alvarez et
al.?8 errechnet die ihrer Hochrechnung zugrundeliegenden Emissionswerte pro Produktionsstatte nun
ohne Berlicksichtigung dieser nicht-Emittenten, wobei Ausreiler (5 Werte (von 433) > 25 kg CH4 h1)
mittels einer Normalverteilung in die Rechnung eingingen. Dies diirfte zu einer deutlichen Verzerrung
der Berechnungen fiihren. Fir die Hochrechnung auf die gesamten USA wird dariber hinaus ein
exponentieller Zusammenhang zwischen Produktionsrate und Methanemissionen verwendet, d.h. an
Orten an denen viel Erdgas produziert wird, waren auch grol3e Emissionen zu erwarten. Dabei ist es
aber in den USA sehr umstritten, ob ein solcher Zusammenhang existiert*6:47:59 oder falls ja, wie sich
dieser darstellt*849.

Omara et al.>® kombinieren vorliegende Literaturwerte mit einigen neuen Messungen und basieren
mit 1009 Messpunkten auf einer etwas groReren Datengrundlage als Alvarez et al.%8. Diese Autoren
betonen ausdriicklich den groRen Streubereich und den stochastischen Charakter der Messwerte.
Omara et al.*° postulieren, dass dennoch Trends statistisch angenahert werden kénnen, um die Ein-
zelmessungen auf US-weite Abschatzungen zu extrapolieren. Mittels einer linearen Regression zwi-
schen Produktionsrate und Methanemissionen bestatigen Omara et al.® mehr oder weniger produk-
tionsnormalisierte CH4-Emissionen der EPA'0. Bei einer nichtparametrischen Anpassung ergeben
sich dhnliche Werte wie bei Alvarez et al.58. Dies ist wenig Uberraschend, da der Ansatz eines poten-
zierten Zusammenhanges mit der Forderleistung sehr ahnlich ist und auch tiberwiegend die gleichen
Studien, wenngleich zum Teil unterschiedlich ausgewertet, in die Betrachtungen eingegangen sind.
Weiterhin findet sich eine Ungenauigkeit nicht nur bei Alvarez et al.?8, sondern bei einer Vielzahl an
wissenschaftlichen Studien zu Vorkettenemissionen der US-amerikanischen Erdgasbranche: die
Normierung der Emissionen des Erdgas- und Erddlsektors nur auf die Erdgasproduktion. Richtig
mussten entweder nur die Emissionen der Erdgas-Vorkette betrachtet werden, oder die Normierung
auf beide Energietrager, Erdgas und Erddl, erfolgen. Natirlich ist es fur das Klimageschehen uner-
heblich, ob Methan aus der Erddl- oder Erdgasproduktion entweicht, jedoch ist eine differenzierte
Betrachtung nétig, wenn Methanverlustprozente fur die Klimabilanzierung von Erdgas genutzt wer-
den. Alvarez et al.?® postulieren zwar, dass die Mitberiicksichtigung von Methanemissionen aus der
Férderung von Erdél das Bild um wohl nur 10 % zuungunsten von Erdgas verzerrt, die anderen oben-
genannten Aspekte scheinen aber ebenfalls eher zu einer Uber- als Unterschatzung von Methan-
emissionen in den USA zu flhren.

3.4 Methanemissionspfade bei der Schiefergasgewinnung
Die primaren Unterschiede zwischen konventioneller Erdgasférderung und Schiefergasgewinnung lie-
gen im Upstream-Bereich. Die betroffenen Arbeitsphasen sind die Bohrungs-, Komplettierungs- und die

Flowback-Phase. Im Mid- und Downstream-Bereich, also z.B. am obertagigen Verteilernetz, gibt es
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keine grundséatzlichen Unterschiede zur konventionellen Gasférderung. Bei der Diskussion um die Me-
thanemissionen bei der Schiefergasgewinnung werden in der Literatur u.a. folgende potenzielle Emis-

sionspfade genannt05271.72;

l. Abteufen der Horizontalsektion durch den Tragerhorizont
Il. Komplettierung - Aufbohren der Frac-Plugs (Drill-Out)

M. Freifdrderung der Bohrung (Flowback)

V. Liquid Unloading? wahrend der Produktion

Die Menge der Methanemissionen Uber diese Emissionspfade ist in der Literatur umstritten (vgl. Kapitel
3.1). Beim Fracking (Infobox — Fracking-Technologie zur Schiefergasgewinnung) selbst — also dem Pro-
zess der Risserzeugung im engeren Sinne — sind fir den Regelbetrieb keine Methanemissionen zu

erwarten.

Charakteristisch fur Schiefergaslagerstatten ist das Produktionsverhalten der Bohrungen. Nach der ini-
tialen Forderperiode sinkt die Forderrate bereits nach wenigen Monaten exponentiell ab. Der Gewin-
nungsfaktor von Schiefergaslagerstatten liegt im US-Durchschnitt bei 13 % des urspriinglich vorhande-
nen Erdgases’® und fallt somit weit hinter den Gewinnungsfaktor von konventionellen Lagerstatten zu-
rick. Um das Produktionsniveau aufrecht zu erhalten, bedarf es daher permanenter Bohraktivitat oder

produktionsstimulierender Malnahmen wie z.B. Re-Fracking.
I. Abteufen der Horizontalsektion durch den Tréagerhorizont

Far die ErschlieBung von Schiefergas- und Schieferdllagerstatten werden in Nordamerika heutzutage
fast ausschlieBlich Horizontal- bzw. Lateralbohrungen verwendet. Die Lange der Horizontalsektion ist
von technisch-6konomischen Erwagungen abhangig und variiert z.B. im Marcellus Shale zwischen 1500
bis 4500 Metern Lange’. In den letzten Jahren konnte in den USA eine starke Zunahme von Extended
Reach-Bohrungen beobachtet werden’. Allein im Permian Basin (Texas) stieg die Anzahl der Bohrun-

gen mit Lateralsektionen >3000 m von 65 in 2014 auf 813 in 2018 sprunghaft an’,

Fur die Methanfreisetzung beim Trageraufschluss (Durchteufen des Reservoirhorizontes) liegen keine
konkreten Zahlen vor. Zur Einordnung der GréRenordnung wird im Folgenden beispielhaft das maximal
mogliche Volumen an Erdgas in der erbohrten Formation berechnet. Flir die Emissionen durch den
Bohrungsaufschluss ergabe sich demnach fir eine 2500 m lange Horizontalsektion mit 8-1/2 Zoll Durch-
messer eine maximale Ausgasung des Bohrkleins von rd. 1170 m® Erdgas" Uber die Dauer der Bohr-
phase der Sektion (in der Regel mehrere Tage). Die GrolRenordnung der Emissionen beim Tragerauf-
schluss wird daher im Gesamtvergleich als gering eingeschatzt (siehe lll. Freiférderung der Bohrung)
und eher als operatives Sicherheitsrisiko denn als relevanter Methanemittent bewertet. Beim (berba-

lancierten Bohren kann ein Tragerzufluss weitestgehend ausgeschlossen werden. Fir den seltenen Fall

9 Entfernung von Flissigkeitsansammlungen in der Bohrung

h Nach 0GIP:22U=*) ynter den Annahmen: Porositit @ = 15%, Wassersattigung Sw = 0.23,

Volumenkonvertierungsfaktor Bg = 0.0062 Rm3*/Sm?
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eines Gas-Kicks wird dieser i.d.R. iber den Mud Gas Separator zur Fackel der Bohranlage auszirkuliert

und verbrannt.

Infobox — Fracking-Technologie zur Schiefergasgewinnung

,Hydraulic Fracturing” oder kurz ,Fracking” ist derzeit das primare technische Verfahren zur Gewin-
nung der nordamerikanischen Schiefergasvorkommen’”. Der Begriff ,Fracking” beschreibt das Ver-
fahren zur Verbesserung des Zuflussverhaltens in geringpermeablen Lagerstatten durch die Erzeu-
gung von hydraulisch induzierten Zugrissen oder durch die Optimierung eines bereits existierenden
Rissnetzwerks. Auch wenn Fracking im Fachjargon nur den Prozess der Tragerstimulierung im en-
geren Sinne bezeichnet, so hat sich der Begriff in den letzten Jahren im allgemeinen Sprachgebrauch
zum Synonym flir die bergbautechnologische ErschlieBung von Schieferdl- und Schiefergaslagerstat-
ten entwickelt. Neben der eigentlichen Frac-Behandlung werden mit dem Begriff Fracking mittlerweile
auch das Abteufen der Bohrung, die Komplettierung und der Flowback assoziiert.

Von einem Bohrplatz aus werden multiple Horizontalbohrungen abgeteuft. Dieses Multi-Well-Pad-
Verfahren in Kombination mit High Volume Multistage Fracturing erlaubt die grof3tmdgliche Drainage
des Lagerstattenvolumens und hat mafigeblich den ,Schiefergas-Boom*“ in den USA ermdglicht’®.
Zudem haben Fortschritte in d