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Estymacja kosztów wytwarzania
produktów konwersji wêgla

STRESZCZENIE. Wybór opcji technologii konwersji wêgla ukierunkowanej na wytwarzanie energii
elektrycznej, wodoru, metanolu oraz paliw p³ynnych zasadniczo musi byæ zwi¹zany z jego
zgazowaniem. W pracy przedstawiono metody oraz wyniki szacowania kosztów eksploatacji
instalacji dla wybranych uk³adów technologicznych, z uwzglêdnieniem kosztów usuwania,
transportu i magazynowania dwutlenku wêgla a tak¿e kosztów zakupu uprawnieñ do emisji
CO2. Koszty eksploatacyjne instalacji obejmuj¹: koszty operacyjne niepaliwowe (sta³e
i zmienne), koszty kapita³owe, koszty wêgla, koszty transportu, sk³adowania i monitoringu
CO2. Estymacja kosztów zosta³a przeprowadzona z dok³adnoœci¹ jak dla studium przed-
realizacyjnego (pre-feasibility), tj. ±30%. Rachunek kosztów sporz¹dzono dla dwóch scena-
riuszy: a) scenariusz 1 – przewiduj¹cy, w œwietle prognozowanych zmian dotycz¹cych praw
do emisji CO2, zakup 100% uprawnieñ do emisji dwutlenku wêgla; b) scenariusz 2 – prze-
widuj¹cy budowê instalacji usuwania, transportu i sk³adowania CO2.

S£OWA KLUCZOWE: koszty wytwarzania, konwersja wêgla, zgazowanie, poligeneracja, paliwa
ciek³e, wodór, metanol, usuwanie CO2, transport i magazynowanie CO2

Wprowadzenie

Spoœród przysz³oœciowych metod konwersji wêgla najwiêksze znaczenie odegraj¹
technologie zgazowania. Proces zgazowania wêgla stanowi efektywn¹ metodê wytwarzania
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gazu syntezowego, który mo¿e byæ wykorzystany do produkcji energii elektrycznej (oraz
ciep³a) lub jako surowiec do produkcji substancji chemicznych (w tym wodoru i metanolu)
oraz paliw p³ynnych. Aktualne kierunki realizacji nowych technologii zgazowania wêgla
kszta³towane s¹ w nowoczesnych rozwi¹zaniach aparaturowych i procesowych, zapewnia-
j¹cych uzyskiwanie du¿ych wydajnoœci, wysokich sprawnoœci przetwarzania i jednoczeœnie
wysokiego bezpieczeñstwa technicznego i ekologicznego. G³ównym wyzwaniem zwi¹za-
nym z wykorzystaniem wêgla dla przetwórstwa chemicznego jest podniesienie sprawnoœci
energetycznej zgazowania wêgla oraz opracowanie nowych metod zgazowania pozwalaj¹-
cych prowadziæ proces efektywnie i ukierunkowanych selektywnie na przyk³ad na bezpo-
œrednie wytwarzanie wodoru.

W celu oszacowania kosztów wytwarzania produktów konwersji wêgla wg ró¿nych
rozwi¹zañ technologicznych opartych o zgazowanie wêgla poddano je analizie z uwzglêd-
nieniem kosztów usuwania, transportu i magazynowania CO2 (CCS).

W pracy przedstawiono metody oraz wyniki szacowania kosztów eksploatacji instalacji
dla wybranych uk³adów technologicznych opartych o zgazowanie wêgla, tzn. podstawo-
wego – zintegrowanego z zespo³em turbin parowo-gazowych (IGCC) oraz poligenera-
cyjnych – wytwarzaj¹cych równoczeœnie energiê elektryczn¹, wodór, metanol oraz paliwa
silnikowe metod¹ syntezy Fischer-Tropsch’a.

1. Metody szacowania kosztów eksploatacji

W niniejszym punkcie pracy przedstawiono metodologiê szacowania kosztów eksploa-
tacji instalacji dla uk³adów technologicznych zgazowania wêgla i produkcji energii elek-
trycznej (IGCC) oraz paliw gazowych i p³ynnych, z uwzglêdnieniem kosztów usuwania,
transportu i sk³adowania CO2 (CCS).

Uœrednione koszty eksploatacji

Uœredniony koszt wytwarzania elektrycznoœci, paliw p³ynnych, wodoru i metanolu
wyznaczony zosta³ w oparciu o uproszczony model prezentowany w [15].

Formu³a obliczania uœrednionego kosztu eksploatacji wg tego modelu jest nastê-
puj¹ca:
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gdzie: UKEn – uœredniony koszt eksploatacji w okresie n lat ¿ycia projektu, PLN/MWh, PLN/Mg,
n – okres uœredniania kosztu (30 lat),
WKK – wspó³czynnik kosztów kapita³owych dla okresu uœrednienia n,
NI – nak³ady inwestycyjne,
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WKSSi – wspó³czynnik uœredniania dla m kategorii kosztów operacyjnych sta³ych,
KSSi – m kategorii kosztów operacyjnych sta³ych wyra¿onych w cenach pierwszego

roku realizacji,
WWM – wspó³czynnik wykorzystania mocy,
WKZZi – wspó³czynnik uœrednienia dla m kategorii kosztów operacyjnych zmiennych,
KZZi – m kategorii kosztów operacyjnych zmiennych dla 100% WWM wyra¿onych

w cenach pierwszego roku realizacji,
MWh/Mg – roczna produkcja elektrycznoœci netto/paliw p³ynnych/wodoru/metanolu

dla 100% WWM.

Inny sposób szacowania uœrednionego kosztu eksploatacji z wykorzystaniem metody
dyskonta przedstawiony zosta³ w [16]. W tym przypadku ma zastosowanie nastêpuj¹ca
formu³a:
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gdzie: UKEn – uœredniony koszt wytwarzania elektrycznoœci/paliw p³ynnych/wodoru/metanolu,
n – okres uœredniania kosztu (ekonomiczny czas ¿ycia projektu),
KIt – koszty inwestycyjne w roku t,
KOt – koszty operacyjne w roku t,
KWt – koszty wêgla w roku t,
Et – produkcja energii elektrycznej/wodoru/metanolu w roku t,
r – stopa dyskonta.

Œrednioroczne koszty wytwarzania energii elektrycznej, paliw p³ynnych, wodoru i meta-
nolu oszacowano wg wzoru (1) uwzglêdniaj¹c sta³e i zmienne koszty operacyjne (O&M),
koszty wêgla, koszty kapita³owe oraz koszty transportu, sk³adowania i monitoringu (TS&M)
CO2. Wspó³czynnik kosztów kapita³owych dla 20-letniego okresu uœredniania (równy
za³o¿onemu czasowi ekonomicznego ¿ycia instalacji), obliczony zosta³ przy pomocy stawki
amortyzacji oraz kosztów kapita³u obcego oraz w³asnego i wynosi 0,143. Wspó³czynniki
uœredniania dla m kategorii kosztów operacyjnych zale¿¹ od przyjêtych parametrów ekono-
micznych. Koszty TS&M CO2 przyjête zosta³y na podstawie innych opracowañ i obliczeñ
w³asnych, wykonanych w ramach innych prac [11–14].

2. Podstawowe dane i za³o¿enia ekonomiczno-finansowe

Szacunki kosztów eksploatacyjnych instalacji technologicznych wytwarzaj¹cych energiê
elektryczn¹ oraz produkty chemiczne konwersji wêgla wyznaczone zosta³y w oparciu o dane
raportów amerykañskich i europejskich firm konsultingowych [2–10], a w szczególnoœci
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Worley Parsons Group Inc., EPRI, Bechtel Corp., Siemens jak równie¿ na podstawie
aktualnych cen, stawek i taryf podatkowych, ekspertyz, wiedzy oraz doœwiadczeñ polskich
biur projektów i realizacji inwestycji. Przyjêto nastêpuj¹ce kluczowe dane i za³o¿enia
kosztowe:
� wszystkie koszty prezentowane s¹ jako overnight costs1 na bazie 2007 roku z uw-

zglêdnieniem indeksów wzrostu cen w okresie do koñca roku 2008,
� szacunki kosztów prowadzono w cenach sta³ych bez uwzglêdniania inflacji i eskalacji

cen w latach nastêpnych,
� koszty eksploatacyjne instalacji obejmuj¹: koszty operacyjne (sta³e i zmienne), koszty

kapita³owe, koszty wêgla, koszty transportu, sk³adowania i monitoringu CO2,
� instalacje do transportu, sk³adowania i monitoringu (TS&M) CO2 umo¿liwiaj¹ prze-

sy³anie wymaganych iloœci dwutlenku wêgla w fazie ciek³ej ruroci¹giem o œrednicy
DN 250 i d³ugoœci oko³o 100 km bez pompowni na trasie,

� estymacja kosztów zosta³a przeprowadzona z dok³adnoœci¹ jak dla studium przed-
realizacyjnego (pre-feasibility), tj. ± 30% [1].
Pozosta³e dane wejœciowe i operacyjne instalacji oraz za³o¿enia ekonomiczno-finansowe

[12, 14] przedstawiaj¹ siê nastêpuj¹co:
� Dane wejœciowe projektu:

� Lokalizacja – Polska
� Klasyfikacja projektu – Nowy
� Produkt 1 – Energia elektryczna
� Produkt 2 – Paliwa p³ynne
� Produkt 3 – Wodór
� Produkt 4 – Metanol
� Paliwo – Wêgiel kamienny

� Dane wejœciowe i operacyjne instalacji:
� Wspó³czynnik rocznego czasu efektywnej pracy – 85%
� Roczna liczba godzin pracy – 7 446
� Energia elektryczna:

• Produkcja energii elektrycznej bez usuwania CO2 (MWh/rok) – 4 658 218
• Produkcja energii elektrycznej z usuwaniem CO2 (MWh/rok) – 3 745 412
• Emisja CO2 bez CCS (Mg/rok) – 4 467 600
• Emisja CO2 z CCS (Mg/rok) – 647 802

� Paliwa p³ynne
• Zu¿ycie wêgla kamiennego (Mg/rok) – 5 584 500
• Produkcja paliw p³ynnych (Mg/rok) – 1 088 606
• Emisja CO2 bez CCS (Mg/rok) – 6 582 264
• Emisja CO2 z CCS (Mg/rok) – 303 797

� Wodór
• Produkcja wodoru (Mg/rok) – 81 467
• Emisja CO2 bez CCS (Mg/rok) – 1 402 529
• Emisja CO2 z CCS (Mg/rok) – 192 107
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� Metanol
• Produkcja metanolu (Mg/rok) – 462 680
• Emisja CO2 bez CCS (Mg/rok) – 850 035
• Emisja CO2 z CCS (Mg/rok) – 155 249

� Specyfikacja paliw i produktów:
• Œrednia wartoœæ opa³owa wêgla kamiennego (MJ/kg) – 20
• Wartoœæ opa³owa paliw ciek³ych (MJ/m3) – 34 300
• Gêstoœæ paliw ciek³ych (kg/m3) – 780
• Wartoœæ opa³owa wodoru (MJ/m3) – 11
• Gêstoœæ wodoru (kg/m3) – 0,090
• Wartoœæ opa³owa metanolu (MJ/m3) – 16 000
• Gêstoœæ metanolu (kg/m3) – 792

� Za³o¿enia ekonomiczno-finansowe:
• Koszt wêgla kamiennego (PLN/GJLHV) – 12
• Koszt uprawnieñ do emisji CO2 (PLN /t) – 156
• Czas ekonomicznego ¿ycia instalacji (w latach) – 20
• Przyjêty kurs USD/PLN – 3
• Przyjêty kurs EUR/PLN – 4

3. Koszty eksploatacyjne technologii konwersji wêgla

Rachunek kosztów sporz¹dzono dla dwóch scenariuszy:
� scenariusz 1 – przewiduj¹cy, w œwietle prognozowanych zmian dotycz¹cych obo-

wi¹zkowego zakupu praw do emisji CO2 od roku 2013, ¿e po wybudowaniu zak³adu
kupuje siê 100% uprawnieñ do emisji dwutlenku wêgla po cenie 39 EURO za tonê;

� scenariusz 2 – przewiduj¹cy budowê instalacji transportu i sk³adowania CO2. W tym
scenariuszu ponosimy nak³ady na zakup i monta¿ instalacji sekwestracji dwutlenku
wêgla, dziêki której znaczna czêœæ emisji jest sk³adowana w wyznaczonych strukturach
geologicznych; dla pozosta³ej wyemitowanej do atmosfery iloœci CO2, istnieje obo-
wi¹zek ca³kowitego zakupu uprawnieñ do emisji po cenie jw.
Przeanalizowane zosta³y nastêpuj¹ce warianty technologiczne:

� Wariant I: Instalacja IGCC do produkcji energii elektrycznej bez CCS
� Wariant Ia: Instalacja IGCC do produkcji energii elektrycznej z CCS
� Wariant II: Instalacja FT do produkcji paliw silnikowych bez CCS
� Wariant IIa: Instalacja FT do produkcji paliw silnikowych z CCS
� Wariant III: Instalacja H2 do produkcji wodoru bez CCS
� Wariant IIIa: Instalacja H2 do produkcji wodoru z CCS
� Wariant IV: Instalacja MeOH do produkcji metanolu bez CCS
� Wariant IVa: Instalacja MeOH do produkcji metanolu z CCS
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3.1. Elektrownia gazowo-parowa – IGCC

Wyniki szacunku kosztów eksploatacji przedstawiono w poni¿szych tabelach.
Jednostkowe koszty wytwarzania energii elektrycznej bez kosztów uprawnieñ do emisji

CO2 zilustrowano na rysunku 1.
Charakterystyczny wskaŸnik jednostkowych kosztów elektrycznoœci przyjmuje wartoœæ

231,3 z³/MWh i 328,1 z³/MWh odpowiednio dla instalacji bez i z CCS. Zatem koszty
eksploatacji instalacji z CCS powoduj¹ wzrost kosztów wytwarzania energii elektrycznej
o nieco ponad 40 proc.

Po uwzglêdnieniu kosztów uprawnieñ do emisji CO2 sytuacja ulega odwróceniu, co
pokazano na rysunku 2.

Obowi¹zek zakupu uprawnieñ do emisji CO2 spowoduje wzrost kosztów wytwarzania
energii elektrycznej z 231,3 do 380,9 z³/MWh oraz z 328,1 do 337,4 z³/MWh odpowiednio
dla instalacji bez i z CCS. W tym przypadku, zatem energia z instalacji bez CCS bêdzie
dro¿sza od energii z instalacji z CCS o 13%.
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TABELA 1. Wyniki szacunku kosztów eksploatacji – wariant I (IGCC bez CCS)

TABLE 1. Production costs estimating – variant I (IGCC w/o CCS)

Sk³adniki kosztów
Koszt roczny

tys. PLN PLN/MWh

Wêgiel 475 354 102,05

Sta³e koszty operacyjne 70 513 15,14

Zmienne koszty operacyjne 96 497 122,76

Koszty kapita³owe 434 965 93,38

Razem koszty eksploatacji 1 077 329 231,27

TABELA 2. Wyniki szacunku kosztów eksploatacji – wariant Ia (IGCC z CCS)

TABLE 2. Production costs estimating – variant Ia (IGCC w/ CCS)

Sk³adniki kosztów
Koszt roczny

tys. PLN PLN/MWh

Wêgiel 495 445 132,28

Sta³e koszty operacyjne 77 735 20,75

Zmienne koszty operacyjne 111 544 162,06

Koszty TS&M CO2 47 643 12,72

Koszty kapita³owe 496 582 132,58

Razem koszty eksploatacji 1 228 949 328,12



3.2. Instalacje do produkcji paliw gazowych i p³ynnych –
FT, H2, MeOH

Koszty eksploatacji instalacji do produkcji paliw gazowych i p³ynnych oszacowane zo-
sta³y uwzglêdniaj¹c sk³adniki kosztów jak dla IGCC, tj. sta³e i zmienne koszty operacyjne
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Rys. 1. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania energii elektrycznej bez kosztów uprawnieñ
do emisji CO2

Fig. 1. Unit cost of electricity by cost component without cost of CO2 emissions allowance

Rys. 2. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania energii elektrycznej z kosztami uprawnieñ
do emisji CO2

Fig. 2. Unit cost of electricity by cost component with cost of CO2 emissions allowance



koszty wêgla, koszty kapita³owe oraz koszty transportu, sk³adowania i monitoringu
(TS&M) CO2 .

Paliwa silnikowe

Jednostkowe koszty wytwarzania paliw silnikowych bez kosztów uprawnieñ do emisji
CO2 zilustrowano na rysunku 3.
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Rys. 4. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania paliw silnikowych z kosztami uprawnieñ do emisji CO2

Fig. 4. Unit cost of liquids by cost component with cost of CO2 emissions allowance

Rys. 3. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania paliw silnikowych bez kosztów uprawnieñ
do emisji CO2

Fig. 3. Unit cost of liquids by cost component without cost of CO2 emissions allowance



Jednostkowe koszty wytwarzania paliw silnikowych dla instalacji z CCS wynosz¹
2115,2 z³ za tonê i s¹ wy¿sze od kosztów dla instalacji bez CCS o nieco ponad 8%.

Po uwzglêdnieniu kosztów uprawnieñ do emisji CO2 koszty eksploatacji instalacji do
wytwarzania paliw silnikowych bez CCS znacznie przekraczaj¹ koszty eksploatacji insta-
lacji z CCS, co pokazano na rysunku 4.

Obowi¹zek zakupu uprawnieñ do emisji CO2 spowoduje wzrost kosztów wytwarzania
paliw silnikowych dla instalacji bez CCS z 1950,7 do 2893,9 z³/Mg i bêd¹ one wy¿sze od
kosztów dla instalacji z CCS o ponad 34%.

Wodór

Jednostkowe koszty wytwarzania wodoru bez kosztów uprawnieñ do emisji CO2 zilu-
strowano na rysunku 5.

Jednostkowe koszty wytwarzania wodoru dla instalacji z CCS wynosz¹ 5499,7 z³ za tonê
i s¹ wy¿sze od kosztów dla instalacji bez CCS o nieco ponad 13%.

Po uwzglêdnieniu kosztów uprawnieñ do emisji CO2 koszty eksploatacji instalacji do
wytwarzania wodoru bez CCS znacznie przekraczaj¹ koszty eksploatacji instalacji z CCS,
co pokazano na rysunku 6.

Obowi¹zek zakupu uprawnieñ do emisji CO2 spowoduje wzrost kosztów wytwarzania
wodoru dla instalacji bez CCS z 4857,9 do 7543,6 z³/Mg i bêd¹ one wy¿sze od kosztów dla
instalacji z CCS o oko³o 27%.

Metanol

Jednostkowe koszty wytwarzania metanolu bez kosztów uprawnieñ do emisji CO2
zilustrowano na rysunku 7.
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Rys. 5. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania wodoru bez kosztów uprawnieñ do emisji CO2

Fig. 5. Unit cost of hydrogen by cost component without cost of CO2 emissions allowance



Jednostkowe koszty wytwarzania metanolu dla instalacji z CCS wynosz¹ 947,6 z³ za tonê
i s¹ wy¿sze od kosztów dla instalacji bez CCS o oko³o 9%.

Po uwzglêdnieniu kosztów uprawnieñ do emisji CO2 koszty eksploatacji instalacji do
wytwarzania metanolu bez CCS przekraczaj¹ koszty eksploatacji instalacji z CCS, co
pokazano na rysunku 8.
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Rys. 6. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania wodoru z kosztami uprawnieñ do emisji CO2

Fig. 6. Unit cost of hydrogen by cost component with cost of CO2 emissions allowance

Rys. 7. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania metanolu bez kosztów uprawnieñ do emisji CO2

Fig. 7. Unit cost of methanol by cost component without cost of CO2 emissions allowance



Obowi¹zek zakupu uprawnieñ do emisji CO2 spowoduje wzrost kosztów wytwarzania
metanolu dla instalacji bez CCS z 870,6 do 1157,2 z³/Mg i bêd¹ one wy¿sze od kosztów dla
instalacji z CCS o 16%.

Podsumowanie

W pracy przedstawiono metody oraz wyniki szacowania kosztów eksploatacyjnych
instalacji dla uk³adów technologicznych zgazowania wêgla ukierunkowanych na wytwa-
rzanie energii elektrycznej, paliw p³ynnych, wodoru oraz metanolu z uwzglêdnieniem
kosztów instalacji CCS. We wszystkich obliczeniach uwzglêdniono koniecznoœæ (obo-
wi¹zek) usuwania CO2 z energetyki i przemys³u chemicznego, wykorzystuj¹cych kopalne
paliwa sta³e, wraz z transportem CO2 i jego bezpiecznym, d³ugotrwa³ym sk³adowaniem
w strukturach geologicznych, co spowoduje wzrost kosztów wytwarzania elektrycznoœci.
Dla uk³adu podstawowego IGCC charakterystyczny wskaŸnik jednostkowych kosztów
elektrycznoœci przyjmuje wartoœæ 231,3 z³/MWh i 328,1 z³/MWh odpowiednio dla instalacji
bez i z CCS. Zatem koszty eksploatacji instalacji z CCS powoduj¹ wzrost kosztów wytwa-
rzania energii elektrycznej o nieco ponad 40%. Jednak¿e obowi¹zek zakupu uprawnieñ do
emisji CO2 spowoduje, ¿e energia z instalacji IGCC bez CCS bêdzie dro¿sza od energii
z instalacji IGCC z CCS o 13%.

Analiza kosztów eksploatacyjnych uk³adów poligeneracyjnych i ich wp³ywu na jedno-
stkowe koszty wytwarzania przedstawionych w pracy produktów chemicznych konwersji
wêgla (paliwa silnikowe, wodór, metanol) wskazuje, ¿e mog¹ byæ one korzystniejsze pod
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Rys. 8. Struktura jednostkowych kosztów wytwarzania metanolu z kosztami uprawnieñ do emisji CO2

Fig. 8. Unit cost of methanol by cost component with cost of CO2 emissions allowance



wzglêdem efektu ekonomicznego od jednostkowych kosztów wytwarzania energii elek-
trycznej w uk³adzie podstawowym IGCC nawet w przypadku ponoszenia dodatkowych
kosztów zwi¹zanych z CCS. Bierze siê to st¹d, ¿e produkty chemiczne daj¹ wiêksz¹ wartoœæ
dodan¹ ni¿ energia elektryczna.

Dodatkowo nale¿y zwróciæ uwagê, ¿e obecnie brak jest jeszcze pe³noskalowych elek-
trowni IGCC zu¿ywaj¹cych wêgiel, dlatego te¿ pe³nej gotowoœci do ich wdro¿enia
w œwiatowej energetyce spodziewaæ siê mo¿na dopiero oko³o roku 2020, a w Polsce budowa
pe³noskalowych elektrowni IGCC z usuwaniem i magazynowaniem CO2 bêdzie mo¿liwa
w horyzoncie lat 2025–2030. Natomiast horyzont czasowy wdro¿enia w Polsce elektrowni
poligeneracyjnej, realizuj¹cej skojarzone wytwarzanie energii elektrycznej i produktów
chemicznych, uzale¿niony bêdzie w praktyce od si³y zbli¿enia wzajemnych interesów
inwestorów sektora elektroenergetycznego oraz chemicznego. Istotny wp³yw na takie zbli-
¿enie bêdzie kszta³towany otoczeniem rynkowym, w tym m.in. bezpieczeñstwem i op³acal-
noœci¹ dostaw surowców wêglowodorowych – kreowanych przysz³ymi cenami œwiatowymi
ropy naftowej i gazu ziemnego. Je¿eli rynki œwiatowe utrzymaj¹ kurs na wysokie ceny ropy
i jej produktów, to budowa elektrowni poligeneracyjnej w Polsce mo¿e okazaæ siê atrakcyjna
w stosunkowo szybkim horyzoncie czasu – nawet oko³o 2015 roku.
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Les³aw ZAPART, Marek SCI¥¯KO, Krzysztof DRESZER

Estimation of operation and maintenance costs
for coal conversion products

Abstract

Selection of coal processing technological option for power generation, hydrogen, methanol or
liquid fuels production can be generally connected with coal gasification. Algorithms and capital
investment cost estimations for chosen plant configurations are presented in the paper taking into
account CCS costs. Production costs include: fixed and variable operating costs, capital costs,
fuel costs, CO2 transport, storage and monitoring costs. The cost estimates are carried with an
accuracy of ±30 percent, consistent with the pre-feasibility study level. The cost estimates was
prepared as with and without CO2 capture.

KEY WORDS: production costs, coal conversion, gasification, polygeneration, liquid fuels, hydrogen,
methanol, Carbon Capture and Storage (CCS)




