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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).

Kanada Erdgasexport
100

20

Projektion

80

70

60

50

Mrd. m3

40

30

20

10

2005 2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040

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.

20



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 %

22



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 %

23



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 der Bohrtechnik sowie eine Verschlankung des Bohrlochdesigns zu ei-
ner signifikanten Reduzierung der Bohrdauer und -kosten gefiihrt?®.

Mit stetig wachsender Lange der Horizontalsektionen werden die steigenden Reibungswiderstande
zur Herausforderung. Zu den neusten Entwicklungen am Markt gehéren daher Multistage-Komplet-
tierungen fir Extended Reach Bohrungen die auf einer Hybridlésung aus Plug & Perforate und Schie-
bemuffen-Systemen fuRen (Hybrid Completion Systems)”. Weitere Neuerung sind selbstauflésende
Frac-Plugs, die das Ausbohren der Stopfen Uberfliissig machen und somit die Komplettierungsdauer
und auch den Wasserverbrauch maRgeblich reduzieren sollen0.

In den USA und Kanada sind Slickwater-Fracs (Fracking mit niedrigviskosen Frackfluiden) die am
weitesten verbreitetste Form der hydraulischen Stimulation. Slickwater-Fracs zéhlen zu den High-
Volume-Fracs, deren Design ein komplexes Kluftnetzwerk mit hoher Rissdichte erzeugt®!. Fiir den
effektiven Stltzmitteltransport werden sehr hohe Pumpraten benétigt’®. Dies ist mitunter Ursache des
vergleichsweise hohen Wasserverbrauchs bei der Schiefergasgewinnung. In Bereichen mit begrenz-
ter Verfligbarkeit von Anmachwasser oder eingeschrankten Entsorgungsmaglichkeiten wird seit eini-
gen Jahren ein Recycling des Flowback vorgenommen®2,

Zu den technologischen Weiterentwicklungen im Bereich der Fracfluide gehoéren Viscoelastic
Surfactant Fluide, Schaum-Fracs, 6lbasierte und kryogene Stimulationsfluide wie z.B. flliissiges CO2
oder Stickstoff. Insbesondere dem Einsatz von flissigem CO: als Basisfluid wird eine grof3e techno-
logische Bedeutung zur zuklnftigen Erhéhung des Ausbeutungsfaktors von Schiefergaslagerstatten
zugeschrieben. Da viele Tonsteine unter Lagerstattenbedingungen ein héheres Adsorptionsvermo-
gen von CO:z gegeniiber CH4 besitzen, kann aus der Matrix zusatzliches Methan gel6st werden. Dar-
Uber hinaus wird die Tragerschadigung reduziert und der Clean-Up verkirzt. Kryogene Stimulations-
fluide kommen in Schiefergaslagerstatten bisher jedoch nur in begrenztem Umfang zur Anwendung?®.
Als vielversprechendste technische Neuerungen der letzten Jahre werden das Re-Fracturing von
Bestandsbohrungen und der Einsatz von Energized Fracfluid-Systemen angesehen. Der Feldeinsatz
zeigt, dass erneut hydraulisch stimulierte Altbohrungen mit heutiger Fracktechnik, vergleichbar hohe
initiale Produktionsraten wie neu abgeteufte Bohrungen aufweisen’®. Der Trend im Entwicklungsbe-
reich geht unter anderem dahin, den Wassereinsatz zu reduzieren. Bei Energized Fracfluiden wird
ein Teil der wasserbasierten Flissigphase durch CO2- oder N2-Schaum ersetzt oder mit CO2 / N2
angereichert. Ahnlich den kryogenen Stimulations-Fluiden, kann durch die Gasexpansion die Freifér-
derung der Bohrung beschleunigt und somit auch die Flowback-Phase verkurzt werden. Ferner wird
von einer Erhdhung des Ausbeutungsfaktors und der Produktionsperformance berichtet®?.

27



Il. Komplettierung - Aufbohren der Frac-Plugs (Drill-Out)

Der Begriff Komplettierung bezeichnet den Bohrungsausbau fir die spatere Férderung, im weiteren
Sinne aber auch die Umristung fur StimulationsmaRnahmen wie z.B. Tragersduerung oder Fracking.
In der Literatur wird der Begriff Komplettierung jedoch nicht einheitlich verwendet. Gerade im Zusam-
menhang mit der Stimulation von nicht-konventionellen Lagerstatten werden manchmal auch die Frac-

und die Flowback-Phase bzw. der Bohrlochtest zur Komplettierungs-Phase gezahlt.

Bei der Schiefergasgewinnung in Nordamerika ist das Plug & Perforate Verfahren die dominierende
Komplettierungsart. Multistage-Fracs mit 40 oder mehr Stages (voneinander isolierte Bohrlochab-
schnitte) sind bei Schiefergaslagerstatten tblich. Hierbei wird die Produktions-Rohrtour oder der Liner
fur jede Stage selektivim Clusterverfahren perforiert und unmittelbar im Anschluss stimuliert. Anschlie-
Rend wird die Stage durch einen Bridge-Plug/Frac-Plug (Briickenstopfen) gegen das nachfolgende In-
tervall hydraulisch isoliert. Auf diese Weise werden alle Stages nacheinander behandelt. Nach erfolg-
reichem Abschluss der Fracarbeiten werden die im Bohrloch verblieben Plugs aufgebohrt (Drill-Out)

oder gezogen und anschlieRend der Flowback initiiert”.

Das Aufbohren erfolgt meist via Coiled Tubing Drilling und unterliegt kontrollierten Druck- und Zirkulati-
onsbedingungen. Ferner ist ein Aufbohren prinzipiell auch ohne Bohrlochzirkulation mdglich. Dartber
hinaus existieren Plug & Perforate Komplettierungen bei denen kein Aufbohren nétig ist oder nur in
begrenztem Umfang anfallt’®. Aus technischer Sicht ist es daher wenig wahrscheinlich, dass sich beim
Aufbohren der Plugs freies Erdgas in der Horizontalsektion befindet bzw. fiir die Dauer der Spillungs-
zirkulation durch die Perforationen zuflie3t. Ein Zufluss von Erdgas signifikanter Groftenordnung wah-

rend des Drill-Outs wird als ein Sonderfall und nicht als die Regel angesehen?3.
Ill. Freiférderung der Bohrung (Flowback)

Unmittelbar nach Abschluss der Frac-Behandlung wird mit der Riickférderung des Fracfluids begonnen
— die Flowback- oder Clean-Up-Phase. In der Regel kann nur ein Bruchteil des urspriinglich verpumpten
Fracfluidvolumens zurtickgeférdert werden. Abhangig von den Reservoireigenschaften der Lagerstatte
kann die Flowback-Phase Tage bis Wochen in Anspruch nehmen®. Wahrend des initialen Flowback
wird hauptsachlich die Flissigphase zurtickgefordert. Erdgas tritt in diesem Zeitraum allenfalls in gelds-
ter Form Uber den Flowback zu Tage5s.

Der Flowback qilt als eine der spezifischen Quellen von Methanemissionen bei der Schiefergasgewin-
nung®. In der Vergangenheit war es in den Schiefergasprovinzen der USA gangige Praxis, weite Teile
des Flowback in Auffangbecken oder offene Tankbatterien Uberzuleiten®®. Hierbei entgasten gegebe-
nenfalls die fllichtigen Bestandteile in die Atmosphare. Dieses Venting des Flowback war in der Vergan-
genheit fir die Freisetzung mdglicherweise groRerer Methanmengen verantwortlich. Die US Environ-
mental Protection Agency (EPA) geht davon aus, dass hierdurch Methanemissionen in der Spanne von
19.800 m?® bis 570.000 m® pro Bohrung anfallen kénnen®’. Bereits seit 2012 ist in den USA das Venting
des Flowback jedoch nur noch in Ausnahmefallen zulassig® und seit 2015 der Einsatz von Separator-
Equipment fiir den sekundaren Abschnitt des Flowback gesetzlich vorgeschrieben® (vgl. Kap. 3.7).
Fracfluid, Lagerstattenwasser, Stitzmittelreste und anfallendes Begleitgas werden vom Eruptionskreuz

Uber das Testequipment geleitet und im Separator getrennt. Bei fehlender Einspeisungsinfrastruktur
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wird die Gasphase zur Fackel geleitet und bei ausreichender Methankonzentration verbrannt. Bei Ver-
wendung von Energized Fracfluiden kann der Inertgasanteil wahrend des initialen Flowback so hoch
sein, dass eine Verbrennung der Begleitgase nicht mdglich ist®. Dennoch geht die EPA davon aus,
dass bei Verwendung einer permanenten Pilotflamme die Methanemissionen, Giber den gesamten Flow-
back betrachtet, durch Abfackeln um bis zu 95% reduziert werden kénnen®.

In Fallen von zu niedrigem Sohlendruck kann die Freiférderung durch Gas-Lifting unterstiitzt werden.
Typischerweise wird hierbei via Coiled Tubing auf Bohrlochsohle Stickstoff injiziert. In der Literatur wird
i.d.R. nicht angegeben, ob bei den untersuchten Bohrungen Gas-Lifting eingesetzt wurde. Der Beitrag
von Inertgasen durch Stickstoff-Liften und die Ausgasung von Energized Fracfluiden (Infobox ,Fracking-
Technologie zur Schiefergasgewinnung®) muss bei der Ermittlung der Methanemissionen beriicksichtigt
werden. Wird die absolute Gasmessung nicht um diesen Beitrag an Stickstoff bzw. COz2 korrigiert, fuhrt
dies zu einer Uberhdhten Abschatzung der Methanemissionen beim Flowback.

IV. Liquid Unloading wéhrend der Produktion

Wahrend der Produktion kann es mit nachlassendem Sohlendruck zu einer Flissigkeitsansammlung
auf Sohle kommen. Die FlieRgeschwindigkeit in der Bohrung reicht nicht mehr aus, um eine effiziente
Ausbringung von z.B. Lagerstattenwasser und oder flissigen Kohlenwasserstoffen wie z.B. Kondensat
zu gewahrleisten. Der hydrostatische Druck der Flussigkeitssaule wirkt sich negativ auf die Forderleis-
tung der Bohrung aus. Die Entfernung der Flissigkeitsansammlung wird als Liquid Unloading bezeich-

net.

In den USA war es zumindest in der Vergangenheit verbreitete Praxis die Flissigkeitsansammlung bei
der Erdgasférderung Uber einen Blow Down aus der Bohrung zu entfernen. Hierbei wird die Bohrung
zunachst eingeschlossen und der Kopfdruck aufgebaut. Anschliefiend wird die Bohrung abgeblasen.
Die Dauer, Effizienz und Haufigkeit der Operation ist mafigeblich fir die Hohe der Methanemissionen®.
Es liegen keine ausreichenden Informationen vor, inwieweit diese Praxis heute noch zur Anwendung
kommt. Liquid Unloading betrifft prinzipiell sowohl konventionelle als auch nicht-konventionelle Bohrun-
gen. Die EPA geht davon aus, dass bei Schiefergaslagerstatten kein Liquid Unloading nétig ist, da es
sich bei Schiefergas meist um Trockengas handelt. Dennoch sind auch Schiefergas-Férdergebiete be-
kannt, bei denen Liquid Unloading nétig ist (z.B. Antrim und New Albany). Die Frequenz des Liquid
Unloading ist eine der gro3en Variablen bei der Bilanzierung der Methanemissionen von konventioneller

und nicht-konventioneller Erdgasgewinnung?®”.

3.5 Konventionelles Erdgas und Schiefergas in den USA

Ein spezifischer, erhdhter Beitrag der Schiefergasférderung an den Methanemissionen des Erddl- und
Erdgassektors wird intensiv diskutiert. Vorstellbar sind hdhere Methanverluste aus der Schiefergasfor-
derung gegenuber Erdgasgewinnung aus konventionellen Lagerstatten im Zusammenhang mit der ho-
heren Anzahl der Bohrungen sowie bei einzelnen technischen Phasen der Schiefergasgewinnung. Als

Beispiel kann hier die mogliche Emission von Erdgas Uber den Flowback angefiihrt werden. (Kap. 3.4).

In einer Veroffentlichung, die auch in deutschen Medien groRRe Resonanz fand, wiesen Howarth et al.??
fur das Jahr 2007 die groRten Methanverlustraten (3,6-—7,9 %) Schiefergas in den USA zu. Laut der
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Autoren waren die Verlustraten gegeniber Erdgas aus konventioneller Férderung deutlich erhéht. In
einer Erwiderung auf diese Studie wurden allerdings methodische Ansatze hinterfragt und die verwen-
deten Eingangsdaten kritisiert, die zu einer deutlichen Uberschatzung der Methanemissionen gefiihrt
hatten33. Das US Department of Energy®2 kommt ebenso wie auch viele peer-reviewte Studien zu einer
anderen Einschatzung. Danach wird Uber lediglich leicht héhere Methanverlustraten®® ebenso berichtet,
wie Uber vergleichbar dhnliche®* oder sogar geringere Verlustraten als bei der konventionellen Erdgas-

forderung®s.

An Produktionsstatten im Marcellus Shale (Abbildung 2-6 und Abbildung 3-3), einer der wichtigsten
Schiefergasproduktionsregionen der USA, fanden Omara et al.*® zwar pro Bohrfeld 23-mal héhere Emis-
sionsvolumina bei nicht-konventioneller gegentiber konventioneller Férderung, jedoch weisen produkti-
onsnormiert die nicht-konventionellen Produktionsanlagen laut den Ergebnissen dieser Studie eine
deutlich bessere Bilanz auf*®. Fiir die wenigen, Uberwiegend alteren Produktionsanlagen an konventio-
nellen Lagerstatten ergeben sich im Median 10,5 %, allerdings mit einer enormen Spanne (0,35-
91 %)*°. Methanverlustraten an nicht-konventionellen Produktionsstatten lagen hingegen bei 0,01-
1,2 % (Median 0,13 %).

Abbildung 3-4 sowie Tabelle 3-2 zeigen neben diesen Angaben eine Ubersicht weiterer Daten aus wis-
senschaftlichen Studien Uber Methanverlustraten fir einzelne Regionen oder Becken aus den USA.
Nicht darstellbar in der Grafik sind Studien, welche Gesamtemissionen in CO2-Aquivalent (CO2-eq) zei-
gens5939% da die Methanbeitrage dort nicht klar ausgewiesen sind. Die Ubersicht deutet darauf hin,
dass sich die Emissionen in einzelnen Regionen deutlich unterscheiden. Ein Zusammenhang zwischen
Gewinnungsmethode und Verlustrate ist auf Basis vorliegender Daten aber nicht ableitbar (siehe auch
Abbildung 3-2). Diese Aussage wird unterstiitzt durch die bereits erwahnten Arbeiten, die Verlustraten

in CO2-Aquivalent ausgewiesen haben?5.93.94,

Die Gewinnungsmethode, konventionell oder nicht-konventionell, spielt wahrscheinlich eine untergeord-
nete Rolle fur die Menge der Erdgasemissionen. Bedeutender scheint das Alter und der Wartungszu-
stand der Produktionsanlagen zu sein (z.B. Marcellus (PA)*?). Damit einhergehend mégen auch haufi-
gere Kontrollen der Anlagen eine Rolle spielen®, da auf US-Bundesebene fiir neue Anlagen nach 2016
héhere regulatorische Standards gelten. Zusatzlich haben einige US-amerikanische Bundesstaaten in
den letzten Jahren besondere Regelungen speziell zur Schiefergasférderung verfiigt, die Emissionen
beschranken sollen (z.B. Kalifornien%, Wyoming®’, Colorado®, Pennsylvania® und Ohio'® (siehe
Kap.3.7). Im Sidwesten Pennsylvanias und dem noérdlichen West Virginia (Marcellus Shale) weist eine
aktuelle Studie vergleichsweise geringe durchschnittliche Methanemissionsraten von 1,1 % aus. Diese
weist einen ricklaufigen Trend in den letzten Jahren auf, der mit strengeren Regulierungen bei der
Schiefergasgewinnung erklart wird®.

Noch geringere Methanverlustraten von 0,5 % (x 0,3 %) wurden aktuell fir ein weiteres Gebiet mit
Schiefergasforderung im Sldwesten Pennsylvanias bestimmt'?'. Aufgrund regulatorischer Entwicklun-
gen und auf Basis neuer wissenschaftlicher Daten erscheinen somit Methanemissionen bei der Schie-

fergasproduktion generell nicht hdher als bei der konventionellen Férderung von Erdgas in den USA.
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Abbildung 3-4: Ubersicht der Methanverlustraten in einzelnen Becken und Regionen der USA von
links nach rechts mit zunehmender Aktualitdt. Soweit vorhanden sind Daten in Abhéngigkeit von
der Gewinnungsmethode dargestellt und farblich die Relevanz der Becken kodiert (siehe hierzu
auch Abbildung 2-6 und Abbildung 3-3). Angezeigt werden Mittelwerte mit, soweit vorhanden, der
Spannbreite der Werte. (Quellen siehe Tabelle 3-2). Die Zahl nach der Quelle beschreibt das
Bezugsjahr der Studie. Die gestrichelten Linien geben die Schwellen an, unter denen auf allen,
auch kurzen, Zeitskalen Erdgas- gegenliber Kohleverstromung einen Klimavorteil hat (3,2 % nach
IPCC AR4%7; 2,7 % nach IPCC AR 560.68,

3.6 Hauptursachen fur Methanemissionen in der US-Erdgasvorkette

Hauptursache fir die Methanemissionen in der gesamten Erdgasvorkette in den USA scheint nicht der
Regelbetrieb (unabhangig von der Gewinnungsmethode), sondern dirften spezielle Vorkommnisse bei
Produktion und Aufbereitung zu sein (z.B. Wartungsarbeiten, Fehlfunktionen an Ventilen und Un-

falle)*858.59. Dabei kdnnen vergleichsweise grofte Mengen emittiert werden.

Offensichtlich sind wenige Anlagen fiur einen Grof3teil der Methanemissionen verantwortlich. So zeigten
zwei Studien, dass etwa 5 % der Leckagen fir 50 % der gesamten Methanemissionen in den unter-
suchten Regionen der USA verantwortlich waren%%95. Bei Pneumatikventilen verursachten 20 % der An-
lagen etwa 97 % der von diesen ausgehenden Methanverluste'?2. Leckagen an einzelnen Anlagen ha-
ben demnach einen sehr gro3en Einfluss auf Methanverluste in die Atmosphére. Diese in der Literatur
haufig als ,Superemitter” bezeichneten Anlagen sind allerdings in aktuellen Studien bei den Methanver-
lustraten schon berticksichtigt®®5°. Eine offene Frage bleibt dennoch, ob beckenweite Studien zu Treib-
hausgasemissionen'?, welche die Zahl an Férdereinrichtungen mit Emissionsfaktoren verrechnen, Aus-
reiler mit sehr hohen Emissionen nicht ausreichend erfassen oder ob die Annahme eines exponentiel-
len Zusammenhanges zwischen Forderung und Emissionen diese falsch einschatzen. Eine Untersu-

chung speziell zu den schiefen Verteilungen der Methanemissionen in den USA stellte fest%, dass die
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EPA die Beitrage groBer Emittenten unterschatzen wirde und dass wesentlich gréfere Datenséatze zu

Emissionen notwendig waren, um diese Verteilungen robust abzuschéatzen?.

Ungeachtet dieser verbleibenden Unsicherheit zeigt der Stellenwert von grol3en Emittern jedoch, dass
die regelmaRige Kontrolle und die Erneuerung einzelner technischer Komponenten (LDAR — Leak
Detection and Repair) bereits zu einer signifikanten Reduktion von Methanemissionen beitragen

kann103,

3.7 Technische und regulatorische MalRhahmen zur Reduktion von
Methanemissionen im Erdgassektor

Im Jahr 2015 haben die USA und Kanada die Absicht bekundet, die Methanemissionen des Erddl- und
Erdgassektors bis 2025 um 40-45 % gegeniliber 2012 zu reduzieren'%4. Zur Verminderung der Metha-
nemissionen existieren eine Vielzahl an Kooperationen von Behdérdenseite und Industrie. Hierzu zahlen
u.a.8% ;The Natural Gas STAR (NGS)" Programm der United States Environmental Protection Agency
(EPA), ,The Climate and Clean Air Coalition“ (CCAC) die ,,Oil and Gas Methane Partnership“ (OGMP),
die “Global Methane Initiative” (GMI) das ,Methane Challenge® Programm, ,The Center for Sustainable
Shale Development“ (CSSD) und ,,Our Nation’s Energy Future Coalition“ (ONE Future). Zu den Aktivi-
taten gehdren unter anderem Forschungsanstrengungen zum besseren Verstandnis der Emissions-
pfade und die Entwicklung und Férderung von Konzepten und Technologien zur Reduzierung des Me-
thanausstoRes®. Beispielsweise konnte nach Angaben von ExxonMobil die Tochterfirma XTO Energy
in den USA im Jahr 2017 durch die Implementierung eines Methan-Management- Programms die Me-

thanemissionen der Assets um 9 % gegenliber dem Vorjahreszeitraum reduzieren.

Im Rahmen des ,Natural Gas STAR“-Programms wurden seitens der EPA Uber 150 konkrete technische
Mafnahmen vorgeschlagen, um die Methanemissionen im Upstream-Bereich zu reduzieren. Dies be-
trifft iberwiegend die Bereiche Produktion und Verarbeitung, unter anderem durch Verbesserungen an
Kompressoren, Gastrocknungsanlagen, Ventilen und Tanksystemen'%. Zur Reduzierung der Emissio-
nen durch Liquid Unloading werden seitens der EPA technische Alternativen zum Well Blow Down vor-

geschlagen'%’. Hierzu zahlen:

o Re-Komplettierung der Bohrung Uber Einbau eines Velocity Strings,
o die Injektion von Schaumern (Foaming Agents),
e (ber Gestangetiefpumpen (Sucker Rod Pumps),

o vollautomatische Plunger-Pumpen (Plunger Lift).

Zur Reduzierung der Methanemissionen bei der Flowback-Phase hat die EPA bereits 2011 den Einsatz
von Reduced Emission Completions (REC)' empfohlen'®. Hierbei soll der Flowback separiert werden

(vgl. Kap. 3.4). Die Gasphase soll in einem geschlossenen Kreislauf von der Flissigphase abgetrennt,

i Die EPA versteht unter ,Completion” die Flowback- und manchmal auch die Bohrlochtest-Phase?®. Aus
technischer Sicht sind Reduced Emission Completions jedoch nicht Bestandteil der Komplettierung.
Stattdessen handelt es sich meist um modifiziertes Bohrlochtest-Equipment bzw. Separator-Equipment.
Laut IADC Definition missen REC’s, oder auch ,Green Completions” genannt, als Sammelbegriff fir
jene technische Verfahren verstanden werden, mit dem Venting und Flaring reduziert werden sollen'%8,
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vor Ort aufbereitet und direkt in das Pipelinenetz eingespeist werden. Eventuell anfallendes Kondensat
soll ebenfalls aufgefangen werden. Fiur den Einsatz von RECs gibt es jedoch eine Reihe technischer

Limitierungen®’, so dass dieses Verfahren im Einzelfall nicht immer eingesetzt werden kann.

Bereits seit 2012 ist das Venting des Flowback bei der Schiefergasgewinnung nur noch in Ausnahme-
fallen zulassig. Die Gasphase muss kontrolliert abgefackelt werden®. Mit Wirkung von Januar 2015
kam es zu einer weiteren Ausdehnung der Regularien zur Reduzierung der Methanemissionen. Seit
2015 ist Separator Equipment bzw. Reduced Emission Completions in den USA laut den EPA New
Source Performance Standards fur die Schiefergas-Gewinnung vorgeschrieben. Flaring (Abfackeln) ist
nur noch in Ausnahmefallen erlaubt. Das beim Flowback anfallende Erdgas muss, wenn technisch mog-
lich, aufgefangen und in die Pipeline eingespeist werden. Zugleich existieren weitere Ausnahmen: so
bleibt Venting in Gebieten mit Brand- und Explosionsgefahr sowie in Schutzgebieten nach wie vor mog-
lich. Weitere Ausnahmen gelten auch fir Explorations- und Abgrenzungsbohrungen sowie fir Bohrun-
gen mit geringem Lagerstattendruck. Ferner ist der Umgang mit dem in der initialen Flowbackphase

anfallendem Erdgas nicht reguliert''°,

Essentieller Bestandteil der Vorgaben zur Reduzierung der unbeabsichtigten Methanemissionen sind
Kontroll-, Berichts- und Reparaturpflichten Giber das LDAR-Programm (Leak Detection and Repair). Die
EPA schreibt regelmaRige Kontrollintervalle und Reparaturfristen fir festgestellte Leckagen vor. Dies
betrifft vor allem das obertagige Equipment, welches in den Bereichen Produktion, Aufbereitung und
Verteilung zum Einsatz kommt. Hierbei stehen die unbeabsichtigten Leckagen an u.a. Ventilen, Verbin-
dern, Flanschen und Instrumenten im Vordergrund. Seit 2016 sind fiir alle Bohrplatze halbjahrliche Kon-
trollintervalle vorgeschrieben — bei Hochdruckanlagen wie z.B. Kompressorstationen sogar vierteljahr-
lich. Bei der Kontrolle werden u.a. Warmebildkameras eingesetzt, um Leckagen tUber 500 ppm zu iden-
tifizieren und sichtbar zu machen®®111. Die ,New Source Performance Standards” der EPA gelten aller-
dings bisher nur fiir neue Anlagen?®.

In den USA haben zahlreiche Bundesstaaten zusatzlich zu den EPA-Vorgaben eigene Regularien und
Standards zu atmospharischen Emissionen erlassen. Dazu zahlen Kalifornien, Colorado, Ohio, Penn-
sylvania, Utah und Wyoming. Die konkrete Ausgestaltung variiert von Bundesstaat zu Bundesstaat. In
Kanada bestehen in Alberta, British Columbia und Saskatchewan gesetzliche Regeln bezliglich Flaring
und Venting im Upstream-Bereich. Das Liquid Unloading bzw. die Praxis des Well Blow Down ist in den
Bundesstaaten unterschiedlich geregelt. In Ohio ist z.B. das kontrollierte Venting beim Blow-Down zu-

Iassig.

Die seit dem 2013 auf Bundesebene vorangetriebene Regulierung von Methanemissionen in der ame-
rikanischen Erdol- und Erdgasindustrie!'2 erfahrt allerdings gegenwartig eine Revision. So kénnten Auf-
lagen wie z.B. Inspektionsintervalle und die Fristen zur Reparatur von Leckagen (LDAR) gelockert wer-

den™s.
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4 Vorketten-Methanemissionen bei der Lieferung von Erdgas
nach Deutschland

4.1 Methanemissionen und Energieaufwand beim Fllssiggastransport
(LNG)

Der Verflissigungs- sowie der Regasifizierungsprozess ist energieaufwandig. In Abhangigkeit vom Ver-

flissigungsverfahren, der Skalierung des Verflissigungsprozesses, der urspriinglichen Zusammenset-

zung des Erdgases sowie der Umgebungstemperatur werden fur die Verflissigung zwischen 5-15 %

der Bruttogasmenge bendtigt!4.

Der Transport des Erdgases mit LNG-Tankern verbraucht ebenfalls Energie. Ein Teil des LNGs ver-
dampft in den Tanks und bildet das Boil-Off-Gas. Dieses Gas entweicht nicht, sondern wird entweder
zur Kihlung oder als Treibstoff verwendet oder riickverflissigt. Bei GroRtanks liegen die Boil-Off-Raten
beird. 0,1 % (0,08-0,22 %) pro Tag?3®. Beispielsweise werden beim transatlantischen Transport von rd.

10 Tagen''® etwa 1,5 % der Ladung flir den Transport benétigt.

Die bendtigte Energie fur die Regasifizierung am Importterminal liegt zwischen 1,0-2,5 % der Brutto-
gasmenge''. Durch Kopplung mit anderen technischen Prozessen (insbesondere der chemischen In-
dustrie) konnte die auftretende Abwarme bei der Verflissigung sowie die freiwerdende Energie bei der
Regasifizierung genutzt werden (Abbildung 4-1). Verflissigung und Regasifizierung kénnen prinzipiell
auch mit elektrischer Energie erfolgen. Sofern dies mit erneuerbaren Energien erfolgt, kann die Klimabi-

lanz von LNG verbessert werden (Kitimat-LNG s.0).

Erdgasmenge [%]

Verflussigung  Transport/Lagerung Regasifizierung
— — 0EYe — =

Abbildung 4-1: Energieaufwand als Verlustrate der urspriinglichen Erdgasmenge und deren
Spannbreite bei der Verfliissigung, dem Transport und der Regasifizierung'".

Eine Methanemissionsquelle beim LNG-Transport ist der Methanschlupf. Dieser kommt bei Ottomoto-
ren dadurch zustande, dass sich das gasformige Methan im Motor in kleine Spalten zwischen Kolben
und Kolbenwand druckt, in denen keine Verbrennung stattfindet und dann mit dem Abgasstrom ausge-
stoBen wird. Der Methanschlupf betragt rd. 1 % der eingesetzten Kraftstoffmenge?®. Dies entspricht

rd. 0,01 % der Transportmenge bei einem transatlantischen LNG-Transport. Durch Katalysatoren oder
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Verbrennung nach dem Dieselprinzip Iasst sich der Methanschlupf vermeiden, allerdings sind diese

Motoren im Schiffsantrieb noch nicht verflgbar.

Um die Methanemissionen von LNG beim Einsatz als Treibstoff flir den Schiffsantrieb zu quantifizieren,
hat das International Council on Clean Transportation (ICCT) 2013 eine Studie durchgefiihrt''s. Der
Import von LNG verursacht nach dieser Studie beim Stand der Technik von 2013, von der Férderung
bis in den Tank am LNG-Importterminal, Methanemissionen von maximal 2,7 % des gelieferten Gases
(Pathway 1: Importiertes Gas, das direkt am LNG-Terminal auf das Schiff gebunkert wird; 20 Tage LNG-
Transport). Wird nach den Best-Practice-Regeln gearbeitet, lieken sich die Methanemissionen auf
0,9 % senken. Insgesamt ergabe sich durch Best-Practice-Anwendung eine Reduktion der Treibhaus-

gasemissionen von 23,7 auf 16,2 g CO2-eq/MJ fir die betrachtete Transportkette16.

Um die Vorkettenemissionen der deutschen bzw. europaischen Lieferlander bei Produktion und Trans-
port von Erdgas besser zu erfassen, hat die EU- Kommission eine vergleichende Studie (im Folgenden
als Exergia-Studie bezeichnet) in Auftrag gegeben, die in 2015 vorgelegt wurde''”. Demgegeniiber ste-
hen weitere Untersuchungen und Studien, die in der Folgezeit durchgefiihrt wurden und die zu Revisi-
onen der Angaben aus der Exergia-Studie fihrten. Dies sind zum einen eine Studie der DBI Gas und
Umwelttechnik GmbH aus 20168 (,DBI-Studie”) mit Blick auf die Lieferlander fiir Deutschland. Zum
anderen wurde im Jahr 2017 eine im Folgenden als ,Thinkstep“-Studie''® bezeichnete umfangreiche
Studie verdffentlicht. Mit Blick auf die EU-Datengrundlage dieser Studien sind zumeist Angaben der
Unternehmen, entweder im Zuge der offiziellen Berichterstattung an Behdrden oder auf Grund geson-

derter Abfragen, verwendet worden.

In der Thinkstep-Studie''® wird der Verlust an Methan von der Bohrung bis zum LNG im Tank (Well-to-
Tank) in der EU mit rd. 1,1 % angegeben (Tabelle 4-1). Die Treibhausgasemissionen von Erdgas, das
als LNG in die EU importiert wird, betragt im Schnitt 19,9 g CO2-eq/MJ (13,3-24,3 g CO2-eq/MJ). Zu
erwahnen ist hier, dass das Szenario die USA nicht als Quelle des LNG bertcksichtigt, sondern sich
auf Katar, Algerien, Norwegen und Nigeria bezieht.

Tabelle 4-1: Methanemissionen einzelner Prozessschritte (beispielhaft aus der Thinkstep-Studie)

beim Import von LNG in die EU fiir das Jahr 2015 (EU-Gasmix ohne USA) (Well-to-Tank als (g
CH4/g LNGin tank))'"?

Prozessschritt LNG (Gew.-%)
Brennstoffabgabe (Tanken, Bunkern) 0,210
Gastransport (Speicherung und Verteilernetz) 0,002
Gastransport (LNG-Tanker) 0,021
Gasforderung, Reinigung und Verflissigung 0,840

Gesamt 1,073

Die Treibhausgasemissionen von als LNG geliefertem Erdgas aus dem Marcellus Shale der USA wurde
von Mallapragada et al.'?® untersucht. Die Well-to-Wire-Analyse (von der Foérderung bis zur Stromer-
zeugung) ergibt eine Bandbreite von 116-131 g CO2-eq/MJ. Den niedrigsten Wert erreicht man bei einer
Verstromung in den USA, die hdchsten Werte ergeben sich bei einer Verstromung in Indien bzw. Japan.
Fur die EU (GB und Spanien) werden rd. 128 g CO2-eq/MJ angegeben. Die Treibhausgasemissionen,

die auf Verflissigung, LNG-Transport, Regasifizierung und Transport zum Kraftwerk entfallen, werden
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mit 9,5-13,6 g CO2-eq/MJ beziffert. Fir die Emissionen bei einer Well-to-Tank-Betrachtung (Férderung
bis Lagertank) errechnen sich rd. 30 g CO2-eq/MJ. Der Methanverlust in der gesamten Vorkette inklu-
sive LNG aus dem Marcellus Shale betragt rd. 1,2 % (0,81-1,79 %) der produzierten Erdgasmenge'?.
Eine 8hnliche Verlustrate von insgesamt 1,4 % fir die USA inklusive LNG-Prozesskette wird in einer
anderen Studie als statistischer Mittelwert aus zahlreichen ausgewerteten Studien berichtet*5. Der Anteil
fur die LNG-Prozessschritte hierin betragt rd. 0,4 %. Tabelle 4-2 gibt die Schwankungsbreiten aus ver-
schiedenen Veroffentlichungen an, wobei Vergleiche nicht immer direkt moglich sind (Thinkstep be-
trachtet z.B. nicht die USA als Quelle fir LNG).

Tabelle 4-2: Uberblick iiber die in verschiedenen Studien angegebenen Treibhausgasemissionen
von LNG, das in die EU importiert wird. Betrachtet wird der Weg von der Férderung bis zum
Lagertank im Zielgebiet. a: ,EU-28 Natural Gas Consumption Mix 2015“ (ohne USA); Spanne in Daten
fiir LNG-Prozessschritten hoch, da Férderung/Produktion und Aufbereitung nicht gesondert ausgewiesen
sind; b: Angabe flir Transport vom Marcellus Shale nach Indien; c: Zusammenfassende Auswertung von
Studien vorwiegend mit Blick auf USA; d: LNG aus den USA; e: Mittelwerte nach Abbildung S2 in Abrahams

et al. (2015); f: Beinhaltet auch Produktion, Aufbereitung und Verfliissigung; g: Modellannahmen mit 3 %
als wahrscheinlichstes Szenario

Studie THG-Emissionen THG-Emissionen Methanverlust- Methanverlust-
(Well-to-Tank) (LNG-Verflissigung, rate gesamte rate in LNG-Pro-

(gCO2-eq/MJ) Verschiffung, Regasifi- Vorkette zessschritten
zierung) (%) (%)
(gCO2-eq/MJ)

ICCT (2013) 20 Tage [RIVEZENi
Transport(nicht-US

Gas)

Thinkstep (2017)2 13,3-24,3 2,9-19,9 ~ 1,1 0,23—<<1,1f

Mallapragada et al. 31 11 1,2 0,04-0,58
(2018)° (0,81-1,79 %)

Balcombe et al. (2016)° [4mi¥2 11,2-31,1 ~1,4 % ~0,4 %
Abrahams et al (2015 27-50 9,28 2-4 %9 k.A.

Umweltbundesamt/ 23,6 9,6 k.A. k.A.
DBI 2019¢

4.2 Vorketten-Methanemissionen beim Pipelinetransport

Deutschland deckt seinen Erdgasbedarf zu Gber 90 % aus Importen ab und bezieht das Erdgas tber

0,9-2,7

Pipelines. In 2018 beliefen sich die Importe auf rd. 117 Mrd. m?3, wovon rd. 40 Mrd. m? in andere Lander
durchgeleitet wurden'?'. Bezogen auf 2015 hatte die Russische Foderation einen Anteil von knapp 35 %
an den Erdgasimporten, gefolgt von Norwegen 34 % und den Niederlanden mit knapp 29 %. Aus diesen
drei Landern stammen rd. 98 % der gesamten deutschen Erdgasimporte. Der Rest stammte aus dani-
schen und britischen Fordergebieten'22, die hier auf Grund der untergeordneten Bedeutung fiir die Ver-

sorgung Deutschlands mit Erdgas nicht weiter betrachtet werden.

Neben den oben erdrterten Emissionspfaden bei der Férderung und Aufbereitung von Erdgas kénnen
beim Transport durch Pipelines zusatzliche Methanemissionen auftreten. Diese kdnnen als diffuse
Emissionen vor allem im Bereich der Betriebsanlagen (z.B. Verdichter; Armaturen; pneumatischen Ven-
tilen), bei Wartungsarbeiten und durch Leckagen entlang der Leitung entstehen (z.B Boothroyd et al.123).

Welche Methanverluste beim Pipelinetransport auftreten, hangt dabei von verschiedenen Faktoren ab,
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wie zum Beispiel der Verwendung von Niederdruck- oder Hochdruckleitungen oder dem eingesetzten
Material fur die Réhren. Insbesondere gusseiserne oder gegen Korrosion nichtbestandige Stahlréhren
tragen zu einem wesentlichen Teil zu den Methanemissionen beim Pipelinetransport bei. In den USA
etwa machen derartige Réhren zwar nur rd. 10 % des Pipelinenetzes aus, tragen aber zu knapp 50 %
der Emissionen aus Pipelines bei'?*. Der Austausch der Leitungen mit korrosionsbestandigerem Mate-
rialen, wie etwa PE-Leitungen, fihrt zu deutlich geringeren Leckagen und Emissionen'?®, Der Zustand
und Modernisierungsgrad der Pipelineinfrastruktur ist daher mit ausschlaggebend fiir die Gréfienord-

nung der Methanemissionen beim Pipelinetransport innerhalb eines Landes.
Russische Féderation

Die Russische Fdderation besitzt drei der weltweit grof3ten konventionellen Erdgasvorkommen und ist
nach den USA der zweitgrofite Erdgasproduzent34. Das fiir den Export nach Europa geforderte Erdgas
stammt vor allem aus den Lagerstatten in West-Sibirien, als auch aus den im letzten Jahrzehnt neu
entwickelten Feldern auf der arktischen Yamal-Halbinsel. Hier ist zudem ein neues, modernes Gaspro-

duktionszentrum entstanden.

Die Methanverlustraten bei der Produktion von Erdgas, welches nach Deutschland exportiert wird, wer-
den in den o.g. Studien mit 0,0092 % (Thinkstep, 2017''°; basierend auf DBI, 2016), 0,016 % (DBI,
2016'18) sowie 0,5 % (Exergia''”) angegeben (Tabelle 4-3). Zahlen, die von der russischen Foderation
an den UNFCCC fur 2012 als deren National Inventory Report (NIR) Gbermittelt wurden, ergeben eine
Verlustrate von 0,54 % der Gasproduktion fur den Sektor Produktion/Aufbereitung. Im aktuellen Bericht
fr 2017 wurde eine deutlich geringere Methanverlustrate bei der Produktion von 0,032 % gemeldet'?5.
Tabelle 4-3: Methanverlustraten flir Erdgas aus der Russischen Fbderation. a: Aufbereitung nicht
separat ausgewiesen, entweder in Produktion oder Transport-Netz mit enthalten; b: hauptséchlich DBI
Werte eingeflossen; c: ungewichteter, pauschaler Mittelwert aus den Angaben fiir die einzelnen Transport-
routen von BGR abgeleitet; d: weitere Veréffentlichungen??”.128, die auf derselben Messkampagne beruhen,

sind hier nicht aufgelistet. e: Die Verlustrate entspricht Rubrik 1.B.2.B.iv (Transmission) des NIR, welche
Verluste im innerrussischen Leitungsnetz umfasst.

Report / Studie Bezugs- Methanverlustrate [%)]

jahr

Produktion Aufbereitung  Ferntransport- Summe
netz Gesamtvorkette

Exergia 20157 2012 0,5000 a 1 1,500
DBI 20168 2012 0,0160 a 0,37 0,386

2013 0,0150 a 0,32 0,335

2014 0,0160 a 0,26 0,276
Thinkstep 2017119° 2015 0,0092 a 0,3° 0,309
Lechtenbdhmer 20071224 2003 k.A k.A. 0,6 k.A.
NIR 2014126 2012 0,541 0 1,098 3,079
NIR 2019126 2017 0,032 0 1,015°¢ 1,174

Fur den Export von Erdgas verfiigt die Russische Fdderation Gber ein Hochdruck-Fernleitungsnetz mit
drei Exportrouten nach Zentraleuropa (Abbildung 4-2). Diese Pipelines weisen Langen um die 4000 km

auf. Die Methanverluste werden in der DBI-Studie mit 0,26 % der eingespeisten Menge in 2016 nach
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Entfernung gewichtet gemittelt angegeben. Die Angaben der Thinkstep-Studie liegen in der gleichen
GréRenordnung flr die einzelnen Exportrouten, fur die nérdliche Route allerdings mit 0,17 % deutlich
geringer. Diese Route nutzt die etwa 1200 km lange Nord Stream-Pipeline. Die Pipeline verlauft unter
Wasser ohne zusatzliche Verdichterstationen und stellt ein geschlossenes System dar, so dass keine
Methanverluste fir diesen Abschnitt der Exportroute zu beriicksichtigen seien'.

Das ,Wuppertal Institut* hat bereits in 2003 — also vor der Fertigstellung der Nord Stream-Pipeline —
eine Messkampagne zur Untersuchung der Methanverluste entlang des Fernleitungsnetzes nach Eu-
ropa durchgefiihrt. Dabei wurde eine Verlustrate von im Mittel 0,6 % (0,5-1,5 %) festgestellt'??. Dies ist
etwas geringer als vorher von anderen Studien ermittelt, die auf einer eingeschrankteren Datenbasis
beruhten'® und sich auf den Zeitraum vor 2000 z.T. vor der Aufldsung der UdSSR, beziehen. Mitigati-
onsmalnahmen hatten ferner seitdem zur Verminderung der Methanemissionen gefiihrt'?°. Insgesamt
belaufen sich laut den aktuellen Studien die Methanverlustraten fiur Pipelinegas aus der Russischen
Fdderation in der Gréf3enordnung von 0,3 %. Vor diesem Hintergrund und dass seitdem weitere Mitiga-
tionsmalRnahmen zur Reduktion der Verluste vorgenommen worden sind, sowie dem Bau der ersten
Nord Stream-Pipeline, scheinen die Angaben der Gasverluste von 1 % bei der Exergia-Studie als zu
hoch.

0 200 400 600 800km Legende

— Pipelines
® Produktion/Platformen
@ Ubergabepunkte

1 Fu28

10°0'N
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0%’ 5°0'E 10°0°E 15°0°E 20%0°E 25°0°E

Abbildung 4-2: Ubersicht der Pipelines fiir den Transport von Erdgas nach Zentral-EU bzw. nach
Deutschland (vereinfachte Darstellung der Hauptpipelines aus den gré3ten Lieferléndern).




Norwegen

Die Erdgasvorkommen Norwegens befinden sich offshore auf dem norwegischen Schelf. Erdgas wird
Uberwiegend als Erddlbegleitgas gefordert. Ausnahmen sind die Felder Troll (Nordsee) und Snghvit
(Barentssee), die Uberwiegend Erdgas férdern. Das Erdgas wird i.d.R. offshore auf Plattformen aufbe-
reitet und direkt in das offshore Pipelinenetz eingespeist oder wie im Fall von Snghvit als LNG transpor-
tiert.

Fur Produktion und Aufbereitung zusammen belaufen sich die Angaben fiir die Methanverluste studien-
Ubergreifend vor 2014 auf etwas unter 0,006 % (Tabelle 4-4). Nach 2014 weist die DBI-Studie aufgrund
aktualisierter Daten um etwa den Faktor zehn geringere Werte aus. Im Rahmen einer Untersuchung im
Auftrage der Norwegian Environment Agency wurde festgestellt, dass die direkten Methanemissionen
deutlich geringer als bei den bisherigen Erhebungen anzusetzen seien'®'. Die Thinkstep-Studie 2017
geht ebenfalls von Verlusten in dieser GréRenordnung aus, da sie auf den Daten der DBI-Studie fult.
Methanemissionen beim Transport durch die Pipelines nach Deutschland entstehen laut Angaben der
Studien nicht, da die Leitungen unter Wasser verlaufen und keine Zwischenverdichterstationen benétigt
werden. Die Norwegian Environment Agency verwendet hingegen die vom IPCC 2006 angegebenen
Verlustraten fir den Fernleitungstransport von rd. 0,0003 %. Dies entspricht den Angaben der Exergia-
Studie fir diesen Emissionspfad. Insgesamt zeigen die Studien, dass sich die Methanverlustraten fur
den Pipelinetransport aus Norwegen nach Deutschland auf unter 0,02 % belaufen (Tabelle 4-4).

Tabelle 4-4: Methanverlustraten fiir Erdgas aus Norwegen per Pipeline. a: Die Verlustrate ent-
spricht Rubrik 1.B.2.B.iv (Transmission) des NIR

Report/ Studie Bezugs- Methanverlustrate [%)]

jahr

Produktion Aufbereitung Ferntransport- Summe
netz Gesamtvorkette

Exergia 20157 2012 0,00500 0,005 0,00028 0,010
DBI 20168 2012 0,00530 0,0530 0 0,058

2013 0,00610 0,0610 0 0,067

2014 0,00800 0,0080 0 0,016
Thinkstep 2017119 2015 0,00458 0,0042 0 0,009
NIR 2019126 2017 0 0 (% 0,004
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Niederlande

Erdgas aus den Niederlanden bezieht Deutschland Uberwiegend aus dem Erdgasfeld Groningen, west-
lich der deutsch-niederlandischen Grenze. Fir Produktion und Aufbereitung zusammen belaufen sich
die Methanverluste auf rd. 0,03 %. Wegen der geringen Transportdistanz errechnen sich die Verluste
beim Transport per Pipeline auf weniger als 0,0001 % (Tabelle 4-5). Auf Grund von Aktualisierungen
der Methanemissionsfaktoren sind dies gegenlber der Exergia-Studie 2012 geringere Werte. Insge-
samt sind die Vorketten-Methanemissionen fir Erdgas aus den Niederlanden damit aktuell unter 0,03 %
anzusetzen.

Tabelle 4-5: Methanverlustraten fiir Erdgas aus den Niederlanden per Pipeline. a e: Die Verlust-
rate entspricht Rubrik 1.B.2.B.iv (Transmission) des NIR

Report/ Studie Bezugs- Methanverlustrate [%]

jahr

Produktion Aufbereitung Ferntransport- Summe
netz Gesamtvorkette

Exergia 20157 2012 0,03 0 0,00028 0,030
DBI 20168 2012 0,003 0 0,00028 0,003

2012 0,026 0,0016 0,000088 0,028

2013 0,021 0,0013 0,000114 0,022
Thinkstep 2017119 2014 0,026 0,0017 0,000114 0,028
NIR 2019126 2017 0 0 0,016° 0,035

Vergleich der Vorketten-Methanemissionen via Pipeline der Lieferlander Deutschlands

Pipelinegas aus der Russischen Foderation weist im Vergleich zu Erdgas aus den Niederlanden und
dem offshore Pipelineerdgas aus Norwegen hoéhere Vorkettenverlustraten auf (ca. Faktor 10). Dies ist
vorrangig der gro3en Transportdistanz aus den Férdergebieten West-Sibiriens und der Yamal-Halbinsel

geschuldet.
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5 Methanemissionen - Klimarelevanz fur Deutschland
5.1 Klimarelevanz von Methanemissionen in der Erdgasvorkette

Mit Blick auf die Treibhausgasbilanz der Nutzung fossilen Erdgases als Energietrager ist es eine zent-
rale Frage, welche Verluste an Methan in der Erdgasvorkette nicht Uberschritten werden sollten, damit
sich in der Bilanz die geringeren spezifischen THG-Emissionen bei der Verstromung von Erdgas ge-
genuber Kohle positiv auswirken.

Gelangt Methan in die Atmosphare, so zeigt sich der grof3te negative Klimaeffekt gegenuber Kohlendi-
oxid in den ersten Jahren. Dieser nimmt mit der Zeit ab, da von der anfanglichen Methanemission immer
weniger in der Atmosphare vorhanden ist. Dagegen verbleibt Kohlendioxid sehr lange in der Atmo-
sphare. Zu welchem Zeitpunkt der Ubergang von einem negativen zu einem — im Vergleich zur Kohle-
verstromung — positiven Klimaeffekt einsetzt, ist von der Methanverlustrate abhangig. Fir die Erdgas-
féorderung in den USA zeigt Abbildung 5-1 eine Modellierung dieses Zusammenhanges (unter Verwen-
dung eines 102-fachen GWPcHa nach®7).

7

Relativer Nachteil
bei Erdgas- gegeniber
Kohleverstromung

Relativer Vorteil .
; . |—> Szenario: 6 % Methanverluste
bei Erdgas- gegenuber (zuné&chst negativer und nach ca. 35-45 Jahren

Kohleverstromung positiver Klimaeffekt bei Erdgasverstromung)

»| Szenario: 4 % Methanverluste
(zunachst negativer und nach ca. 15-20 Jahren
3,2 % | positiver Klimaeffekt bei Erdgasverstromung)

LLL, L L L LLL, Z LLL LLLLL L L,

bei Erdgasverstromung)

Erdgasverlust in % der Produktion

1 I I I I I I I I
0 20 40 60 80 100
Jahre bis zum relativen Klimavorteil

Einzelner Emissionspuls (AR4) nach Alvarez et al. (2012)
Einzelner Emissionspuls (ARS) vereinfachtes Modell nach Alvarez et al. (2012) (-0,5 %)
---------- Maximum (3,2 %) fur Klimavorteil Erdgas vs. Kohle auf allen Zeitskalen (AR4)
---------- Maximum (2,7 %) far Klimavorteil Erdgas vs. Kohle auf allen Zeitskalen (ARS)
% Bereich fir Methanverlustraten aus aktuellen Studien zu den USA

Abbildung 5-1: Klimawirksamkeit der Verstromung von Erdgas gegentiber Kohle in Abhéngigkeit
der Methanverlustrate in der Vorkette bei gleichem Energiegewinn (modifiziert nach®”). Zugrunde
liegt ein Modell zur Situation in den USA, welches auch Methanemissionen aus der Kohlenutzung
mitberiicksichtigt. Dargestellt ist das Modell entsprechend AR4 mit 102-fachen GWPcua4, Sowie
eine vereinfachte Projektion dieser Kurve entsprechend dem aktuellen AR5 mit 120-fachen
GWPc1480968 Szenarien flir Erdgas- statt Kohleverstromung mit unterschiedlichen Verlustraten
zeigen die jeweiligen Verldufe vom negativen (links, grau) zum relativ gesehen positiven (rechts,
griin) Bereich an. Der Bereich realistischer Angaben entsprechend aktueller Studien zu Verlust-
raten aus den USA ist schraffiert dargestellt. Das Szenario mit 2,3 % entspricht der in Kapitel 3.3
betrachteten Studie von Alvarez et al. (2018)5%8.
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Demnach weisen Verlustraten unterhalb von ca. 3,2 % Uber alle Zeitskalen einen relativen Vorteil im
Klimageschehen im Vergleich zur Nutzung von Kohle auf®’. Bei Verwendung des aktuelleren GWP nach
AR5°%8 reduziert sich diese Schwelle auf 2,7 %8068, Werden héhere Verlustraten angenommen, tritt ein
relativer positiver Effekt erst verspatet auf, etwa bei 4 % Verlustrate erst nach ca. 15-20 Jahren. In
diesen Modellen sind allerdings Riickkopplungs-Prozessei nicht berlicksichtigt, so dass der gegeniiber
Kohleverstromung positive Klimaeffekt der Erdgasverstromung gegebenenfalls spater einsetzen oder
ganz kompensiert werden kénnte. Aus diesem Grund sei ein Unterschreiten des Schwellenwertes an-

zustreben87,

Entsprechend den oben vorgestellten Studien (Ubersicht und Diskussion in Kap. 3.3) belaufen sich die
Vorketten-Methanemissionen in den USA auf rd. 1,3-2,5 % der Férderung'0.58:59.132 ynd bleiben damit

unterhalb der 2,7 %-Schwelle®®.

5.2 Vergleich der Vorketten-Methanemissionen

Die Grélenordnung an Methanemissionen fur die unterschiedlichen Transportarten und Herkunftslan-
der von Erdgas fur Deutschland, wie es sich anhand der aktuellen Literatur darstellt, sind in Tabelle 4-2,
Tabelle 4-3, Tabelle 4-4 und Tabelle 4-5 wiedergegeben. Erdgas aus den Lieferlandern Niederlande
und Norwegen, welches per Pipeline nach Deutschland transportiert wird (siehe Kap. 4.2), weist dem-
nach Gasverlustraten in der Grofenordnung unter 0,03 % auf. Die groRen Entfernungen zu den Erd-
gasvorkommen in Russland machen einen vergleichsweise langen Pipelinetransport notwendig. Da die-
ser als Hauptursache fiir Methanemissionen russischen Pipelinegases gilt''8, wiirden die Vorkettenver-
luste fur Erdgas aus Russland (rd. 0,3-0,6 %; siehe Tabelle 4-3) etwa eine Gréflenordnung mehr als

fur Erdgas aus den Niederlanden oder Norwegen betragen.

Aktuelle Studien zeigen, dass LNG aus Nordamerika, in den Niederlanden angelandet, Methanver-
lustraten in der GréRenordnung von etwa 1,3-2,5 % aufweisen wirde (siehe Kap. 3.1 und 3.7)%. Fir
LNG, welches nach Deutschland geliefert wiirde, sind vergleichbare Verluste anzunehmen. LNG aus
Nordamerika nach Deutschland geliefert, wiese demnach deutliche héhere Verlustraten gegentiber Erd-
gas aus den Niederlanden oder Norwegen auf. Die vorliegenden Studien (siehe Kap. 3.4) lassen nicht
den Schluss zu, dass die Schiefergasférderung im Vergleich zur konventionellen Produktion von Erdgas
in den USA besonders hohe Verlustraten aufweist®. Daher findet hier keine Differenzierung zwischen

LNG aus Schiefergas und Erdgas aus konventionellen Lagerstatten statt.

I Zum Beispiel durch die Klimaerwarmung bedingtes, verstarktes Auftauen des Permafrostes mit
zuséatzlicher Freisetzung von Methan.

kDas entspricht den Methanverlustraten, die sich aus der gesamten Erdgasvorkette in den USA ergeben
(siehe Kap. 3). Verluste der inlandischen Verteilung'®117, die darin enthalten sind, fallen aber nicht an,
wenn das Gas Uber Fernleitungsnetze zu den LNG-Verflissigungsanlagen transportiert wird. Dagegen
missen jedoch Methanverluste der LNG-Prozesskette (Verflissigung, Transport, Regasizifizierung)
mitbertcksichtigt werden. Die GrofRenordnungen der inlandischen Verteilung und der LNG-Prozesskette
sind ahnlich, so dass sich in der Summe eine dhnliche GréRenordnung von rd. 1,3-2,5 % ergibt.
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Far Methanverlustraten der Transportkette des moglicherweise zukinftig auch genutzten LNG aus den
USA einerseits, und des durch Pipelines nach Deutschland transportierten Erdgases aus Russland an-
dererseits ergibt sich anhand der Literatur eine &hnliche GréRenordnung von kleiner 0,4 % auf (siehe
Kap. 4.1 und 4.2). Bezieht man neben den Methanemissionen auch die CO2-Emissionen aus den ener-
gieintensiven Prozessschritten beim LNG oder Pipeline-Transport in die Betrachtung mit ein, &ndert sich
das Bild kaum. Die Emissionen bei den LNG-Prozessschritten USA belaufen sich auf eine ahnliche
GroéRenordnung von etwa 10 g CO2-eq/MJ wie fir den Pipeline-Transport aus Russland von rd. 9-
13 g CO2-eq/MJ118:133,

Insgesamt wiese LNG aus Nordamerika jedoch im Vergleich zu russischem Erdgas entsprechend aktu-
ell vorliegender Studien héhere Methanverluste auf. Dies liegt vornehmlich an den héheren inlandischen
Vorkettenemissionen, die fur die USA beschrieben sind gegenuber denen fir Russland. Die Angaben
zu Produktionsverlusten in Russland sind im Vergleich zu den USA allerdings niedrig und beruhen auf
nur sehr wenigen Studien. Weitere Untersuchungen hierzu konnten die Unterschiede der Vorkettenver-

lustraten zwischen US-LNG und russischem Pipelineerdgas verschieben.

Die Internationale Energie Agentur (IEA) greift in ihrem Sonderkapitel zu Erdgas im ,World Energy Out-
look“34 einen weiteren Aspekt auf. Demnach besteht eine grundséatzliche Diskrepanz hinsichtlich der
Angaben zu den Methanemissionen bei der Erddl- und Erdgasproduktion. Die Mehrzahl der grof3en
Erddl- und Erdgasunternehmen, die Daten an die IEA berichten, gehen von Methanverlustraten in der
Grélenordnung von lediglich 0,1 % aus. Wenn dies weltweit repréasentativ ware, ergabe sich ein deut-
licher Unterschied zu globalen Abschatzungen der Methanverlustraten aus der Erddl- und Erdgasbran-
che. Auch die IEA ermittelt weltweit 80 % hohere Verlustraten als durch die Unternehmen angegeben34.
Dies konnte auf eine Unterschatzung der Verlustraten seitens der Unternehmen und Lander zurlickzu-
fihren sein oder aber die Angaben der berichterstattenden Unternehmen/Lander sind nicht global re-
prasentativ und es musste Unternehmen/Lander geben, die noch deutlich hdhere Methanverlustraten
aufweisen. Eine dritte Moglichkeit ware, dass globale Abschatzungen und Hochrechnungen zu atmo-
spharischem Methan der Erdél- und Erdgasbranche zu hohe Anteile zuordnen. Um die Ursachen fir die
erheblichen Unterschiede aufzudecken, sei es erforderlich die Datenbasis auf die Vielzahl an potenzi-
ellen Emissionspfaden, den unterschiedlichen eingesetzten Techniken und der Vielzahl an Unterneh-

men, Landern und Regularien auszubauen34,

Ungeachtet dieser Diskussion weist nach aktuellen Studien Erdgas aus den betrachteten Landern und
Transportwegen einen Klimavorteil im Vergleich zur Verstromung von Kohle auf. Dennoch stellen Me-
thanemissionen in der Erdgasvorkette einen relevanten Faktor bei der Klimaerwarmung dar, insbeson-
dere wenn der Trend zu einer verstarkten Nutzung von Erdgas anhalt. Eine Reduktion dieser Emissio-
nen im Erdgassektor durch regulatorische und technische Ma3nahmen kann relativ schnell einen Bei-

trag zu einer verminderten Klimaerwarmung leisten.
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Downstream

(Erdgas)Vorkette

Eruptionskreuz

Aktivitaten wie Aufbereitung, Transport oder Verarbeitung sowie Handel des

Foérdergutes

Terminus, der die Verfahrenskette bis zur Nutzung von Erdgas beschreibt
(i.d.R. Erkundung, Gewinnung, Verteilung/Lagerung, Umwandlung und Bereit-

stellung)

Oberer Teil des Bohrlochkopfes (Well Head) der fur den Bohrlochtest und die

anschlielende Produktion aufgeflanscht wird

Extended Reach (Bohrung) AuRerordentlich lange Horizontalbohrungen

Flaring

Frac

GWP

hydraulischer Riss

Kick

Liquid Unloading

LNG

Methan

Methanverlustrate

Midstream

Verbrennung von Erdgas am Bohrplatz, zumeist kontrolliert (iber eine Fackel

oder eine geschlossene Verbrennungsanlage
siehe hydraulischer Riss

das relative Treibhauspotential oder die Erwarmungswirkung der Erdat-
mosphare Uber einen bestimmten Zeitraum (in der Regel 100 Jahre) relative

zum Referenzgas Kohlendioxid.

von einem Bohrloch ausgehender, kiinstlich erzeugter Riss zur Steigerung der

Permeabilitat und damit der Férderung. Auch: hydraulic fracture, frac, frack
Der unbeabsichtigte Zufluss von Formationsfluid in die Bohrung

Entfernung von Flussigkeitsansammlungen in der Bohrung wahrend der Pro-
duktion

Liquefied Natural Gas, durch Abkuhlung auf —162°C zu Transport- und Lage-
rungszwecken verflissigtes Erdgas.
1tLNG =1.380 Nm?® Erdgas = 44,4 x 10° J

einfachster Kohlenwasserstoff (CH4)

normalisierten Methanemissionen. Methanemissionen bezogen auf die Forder-

menge von Methan im Erdgas. Angabe in Volumenprozent.

Umfasst die Aktivitdten des Transports und der Lagerung des Fordergutes

nicht-konventionelles Erdgas oder Schiefergas

bezeichnet Erdgas aus nicht-konventionellen Vorkommen. Aufgrund der Be-
schaffenheit und den Eigenschaften des Reservoirs stromt das Erdgas zumeist
einer Forderbohrung nicht ohne weitere technische Malinahmen in ausreichen-
der Menge zu, weil es entweder nicht in freier Gasphase im Gestein vorliegt

oder das Speichergestein nicht ausreichend durchlassig ist.




Uberbalanciertes Bohren Abteufen der Bohrung mit einem Spulungsgewichtsgradienten ober-

halb des Lagerstattendrucks

spezifische Treibhausgasemissionen

Spotmarktpreis

Terminmarktpreis

THG

Tight Gas
Tragerhorizont

Trockenes Erdgas

die bei der thermischen Nutzung entstehenden Treibhausgase. Methan weist
die geringsten spezifischen THG Emissionen der fossilen Energietrager auf. Bei
der Verstromung ist der Wirkungsgrad der Kraftwerke zusatzlich zu bertcksich-

tigen.

oder Effektivmarktpreis, Preisbildung durch Angebot und Nachfrage, im Gegen-

satz zum ->Terminmarktpreis

Preis zu einem konkreten, festgesetzten Termin, im Gegensatz zum

-> Spotmarktpreis

Treibhausgase, Spurengase, die zum Treibhauseffekt beitragen wie, unter an-

derem Kohlendioxid und Methan
Erdgas aus dichten Sandsteinen und Karbonaten
das eigentliche Reservoirgestein

Uberwiegend aus Methan bestehendes Erdgas (i.d.R. >99 %)

Upstream Tatigkeitsbereiche bis zum Austritt der Kohlenwasserstoffe aus der Forder-
sonde, wie Aufsuchung, ErschlieRung und Férderung/Produktion

Venting kontrolliertes Ablassen von Erdgas in die Atmosphare im Upstream-Bereich

Well pad Bohrplatz von dem aus mehrere Bohrldcher gebohrt werden

Einheiten

bbl barrel, Fass, 1 bbl = 158,984 Liter

Bill. Billion - 102 (im englischen trillion)

cf cubic feet; 1 cf = 0,02832 m?®

mcf 1000 cf (cubic feet)

COz-eq COz-Aquivalent, MaR fiir den Beitrag einer Substanz zum Treibhauseffekt relativ zu
Kohlendioxid

MJ Mega (10°) Joule, Einheit der Energie, 1 J =1 Nm

GJ Giga (10°) Joule, Einheit der Energie, 1 J =1 Nm

Mio. m? Millionen Kubikmeter 1 Mio. m® = 106 m?

Mrd. m? Milliarden Kubikmeter 1 Mrd. m® = 10° m?® (Mrd. im US-englischen billion)




Mtpa Millionen Tonnen pro Jahr

ppm (parts per million), Ein Millionstel steht fiir die Zahl 106

ppb (parts per billion), Ein Milliardstel steht fir die Zahl 10-°

Tg Teragramm = 10'2 Gramm = 1 Million (10°) kT (KiloTonnen)

Abkilrzungen

LDAR Leak Detection and Repair, Programm der EPA zur Detektion und Beseitigung von Gas-
leckagen

NGS Natural Gas Star (-Programm), freiwilliges Rahmenprogramm der US Environmental
Protection Agency (EPA) zur Implementierung von Technologien und Praktiken zur Me-
thanreduktion in den USA (92 industrielle Partner; Stand Juni 2019)

REC Reduced Emission(s) Completion(s)

UNFCCC United Nations Framework Convention on Climate Change; Rahmenuibereinkommen

der Vereinten Nationen Uber Klimadnderungen

Institutionen / Organisationen

DBI

DOE

EDF

EIA

EPA

IADC

IEA

IPCC

NEB

UBA

DBI Gas- und Umwelttechnik GmbH mit Sitz in Leipzig, Deutschland

U.S. Department of Energy - Energieministerium der USA mit Sitz in Washington D.C.,
USA

Environmental Defense Fund — Umweltorganisation mit Hauptsitz in New York, USA
U.S. Energy Information Administration, Energieinformationsagentur der USA

U.S. Environmental Protection Agency

International Association of Drilling Contractors, Houston, Texas, US

International Energy Agency (Internationale Energieagentur), Organisation der OECD;

Sitz: Paris, Frankreich

Intergovernmental Panel on Climate Change; Zwischenstaatlicher Ausschuss fir Klima-

anderungen, im Deutschen oft als ,Weltklimarat® bezeichnet, Hauptsitz: Genf, Schweiz

National Energy Board, unabhangige Wirtschaftsregulierungsbehérde mit Fokus auf

Energieangelegenheiten mit Sitz in Calgary, Kanada

Umweltbundesamt; Hauptsitz Wérlitzer Platz 1, 06844 Dessau-RofRYlau, Deutschland
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