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Industrial Process and Energy Systems Engineering

Energy efficiency by process design & integration  
– Thermo-economic-environomic process modeling	

– Process and Energy System Integration	


• Modeling the possible interactions in the system	

• Energy-Water-Waste use and management integration	

• Renewable Energy Integration	


– Multi-objective optimisation for decision support	

• Thermo-Economic and Environomic Pareto fronts	

• Life Cycle Environmental Impact assessment	


– Understanding the energetics of complex systems	

• Thermodynamic methods and metrics for system analysis 

and design
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Contenu

• Le gaz naturel et ses concurrents	

– Le gaz naturel et sa conversion	

– Usages	

– Avantages	


• Le gaz naturel et la capture du CO2.	

• La production du gaz naturel à partir de 

carbone biogénique : biogaz et gaz de synthèse.	

• Le rôle du gaz naturel dans la perspective du 

développement des smart grids.
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Le gaz naturel

Gaz naturel Hydrogene Essence Diesel

kg/Nm3 0.7 0.1 0.8 0.8

LHV MJ/kg 50 120 44.4 43.4

MJ/Nm3 35.9 10.8 35.5 34.7

CO2 g CO2/MJ 49.3 - 67 72

supply eq 
CO2 g CO2/MJ 11.6 - 16.7 13.4

g CO2/MJ 60.9 83.7 85.4

19 % - 20 % 16 %

Cost cts/kWh 10 18.6 19.2

industry cts/kWh 3.4

25 kg CO2-Eq/kg_CH4
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Le gaz naturel en Suisse (2011)

19%

22%

16%

41%

31%

20%
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Gaz naturel dans la stratégie 2050
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Turbine à gaz
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Compressor
with 3 VGV rows

EV Fuel Distribution System

SEV Fuel Distribution System

High Pressure Turbine

Low Pressure Turbine

Maintenance-free welded rotor
 

Figure 3: Main Features of the GT26 gas turbine (courtesy ALSTOM) 

The high-pressure turbine comprises a single stage of rotating blades downstream of the EV 

combustor. The exhaust from this stage passes to the SEV combustor where additional fuel is 

introduced before expanding through a four-stage low-pressure turbine.  The turbine components 

make use of advanced materials such as single crystal and directionally solidified castings as 

well as thermal barrier coatings. 

The cooling circuit/flow was designed to provide required and adequate cooling through an 

external once through heat exchanger.  Air extracted from the compressor is cooled in both a 

high and low-pressure heat exchangers (once through cooler) and then used to cool the various 

turbine stages. By integrating these coolers into the water/steam cycle, the heat removed from the 

GT cooling air is not lost but used to maximise both power output and efficiency of the overall 

combined cycle. From a reliability engineering perspective, the integration of the compressor, 

combustion, turbine, and cooling systems, that drive the gains in operating efficiency and output, 

have a strong influence on the operational reliability and availability of this advanced product.  

GT26 – Product Evolution 

In 1999, the first “B” configuration versions of the GT24/GT26 engine went into operation (the 

earlier GT24/GT26 engines being subsequently designated as “A” configuration engines). These 

improved versions incorporated not only performance improvements based on ongoing 

development but also included changes that would provide improved reliability and availability.  

Efficiency!
GT24 : 37% (180 MW)!
GT26 : 38.3 % (280 MW)
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Cycle combiné

�9

ature higher than 1000 F/538 C is shown in
Figure 3. Figure 4 shows the three pressure reheat
steam cycle that is integrated with the steam cool-
ing system for the H technology gas turbine. The
nominal steam conditions at rated output are pre-
sented in Table 4 and the major equipment for
the single-shaft product line is presented in Table
5.

The single-shaft combined-cycle units follow
the typical ambient temperature effects for GE
STAG combined-cycle generation systems as
shown in Figure 5. The heat rate does not vary sig-
nificantly with ambient air temperature but the
power output increases significantly at low ambi-

3

GER-3767C

Table 2
SINGLE-SHAFT STAG PRODUCT LINE RATINGS

GT23826B

GT23102A

Figure 2. Single-shaft, combined-cycle, three-pressure non-reheat steam cycle

Table 3
SINGLE-SHAFT STAG COMBINED-CYCLE

BASE CONFIGURATION

UNIT NET PLANT NET PLANT HEAT RATE (LHV) THERMAL

DESIGNATION STEAM CYCLE POWER Btu/kWhr KJkWhr EFFICIENCY

60Hz

S106B Non-Reheat, 3-Pressure 59.8 7005 7390 48.7

S106FA Reheat, 3-Pressure 107.1 6440 6795 53.0

S107EA Non-Reheat, 3-Pressure 130.2 6800 7175 50.2

S107FA Reheat , 3-Pressure 258.8 6090 6425 56.1

S107G Reheat, 3-Pressure 350.0 5885 6210 58.0

S107H Reheat, 3-Pressure 400.0 5690 6000 60.0

50Hz

S106B Non-Reheat, 3-Pressure 59.8 7005 7390 48.7

S106FA Reheat, 3-Pressure 107.4 6420 6775 53.2

S109E Non-Reheat, 3-Pressure 189.2 6570 6935 52.0

S109EC Reheat, 3-Pressure 259.3 6315 6660 54.0

S109FA Reheat, 3-Pressure 376.2 6060 6395 56.3

S109H Reheat, 3-Pressure 480.0 5690 6000 60.0

Notes: 1. Site Conditions-59 F, 14.7 psia, 60% RH (15 C, 1.013 bar, 60%)

4

GER-3767C

GT23103

Figure 3. Single-shaft, combined-cycle, three-pressure reheat steam cycle

Figure 4. STAG 107H/109H cycle diagram
GT25020C
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Gaz naturel dans la stratégie 2050
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Installed power = 4.63 GW	

Annual Energy = 91.31 PJ	


Investissement spécifique 555$/kWe, interest rate 6%, lifetime 25y, natural gas price 9.7$/GJe, 	

NGCC efficiency 58.75%.

Operating time = 5510h/y	

 Cost of Electricity : 63.73 CHF/MWhe=18.7 CHF/GJe
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Gaz naturel dans la stratégie 2050
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Technology) Capacity)
[GW])

Electricity)
produced)[PJ])

Capacity)factor)
[8])

CGC# 3.3# 51.58# 0.5#

Wind# 2# 19.55# 0.31#

PV# 7# 24.99# 0.11#

Operating time = 4390h/y	

 Cost of Electricity : 69.3 CHF/MWhe (+ 9 %)
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• Emissions de CO2 ?
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Electricité & Cogénération au gaz naturel

La combinaison d’une pile à combustible et d’une turbine à gaz permet d’envisager des ren-
dements électriques encore supérieurs. Ainsi, le concept développé par l’EPFL [36, 37], permet
d’atteindre des rendements électriques jusqu’à 80% tout en permettant l’utilisation possible de la
chaleur résiduelle pour des besoins de chauffage basse température avec un rendement thermique
de 20% en raison de l’utilisation de la chaleur de condensation de l’eau.

Pour les installations de grande taille, le gaz naturel pourra être utilisé dans des cycles combinés
gaz vapeur (turbine à gaz et cycle vapeur). En fonction de l’infrastructure des réseaux de chaleur
et sa demande à l’endroit de la centrale, ceux-ci peuvent soit atteindre des rendements électriques
jusqu’à 57% [35], soit mettre une partie de l’énergie à disposition sous forme de chaleur. Combiné
à un système de chauffage urbain, on définira le rendement de la production de chaleur par le
ratio entre la chaleur produite et la diminution de la production d’électricité. La cogénération peut
alors être considérée comme une pompe à chaleur (consommation d’électricité pour produire de la
chaleur) avec un COP supérieur à 7.

Rendements en % du pouvoir calorifique inférieur
Technologie Electricité Chaleur Remarques/Source
Turbine à gaz 28 48 moyenne suisse en 2003 [38]

30 50 potentiel max. [39]
Moteur à gaz 32 55 [10]

34 52 moyenne suisse en 2003 [38]
42 40 potentiel max. [39]

Cycle combiné 35 45 petite centrale de cogénération [40]
57 0 centrale industrielle sans cogén. [35]

Piles à combustible (SOFC) 45 40 maison individuelle (labo/démo) [41]
60 25 réseau local (labo) [41]
80 20 grands bâtiments et chauffage basse température [37]

Piles à combustible (MCFC) 47 43 250 kW MTU system [42]
Piles à combustible (PEMFC) 35 32 250 kW Ballard system [42]
Piles à combustible biogaz (SOFC) 48.6 40 biogaz agricole[43]

Table 11 – Rendements typiques pour la cogénération d’électricité et de chaleur pour différentes techno-
logies de conversion de gaz naturel.

Il convient de remarquer qu’en raison de la simultanéité de la demande de chaleur, la co-
génération de chaleur et d’électricité sera parfaitement en phase avec l’utilisation des pompes à
chaleur. L’électricité produite par la cogénération sera donc principalement utilisée pour entraîner
des pompes à chaleur.

2.1.3 Utilisation du gaz naturel comme carburant

Après la croissance de l’utilisation du gaz naturel dans les dernières 30 années du 20ème siècle,
le gaz naturel a aussi pris pied dans la dernière décennie comme carburant dans le secteur des
transports. Grâce à ses émissions spécifiques de CO2 plus basses que les carburants liquides par
rapport à l’énergie chaleur dégagée par la combustion, le gaz naturel est considéré comme une
alternative plus favorable sur le plan environnemental tout en permettant une autonomie et un
confort comparables aux carburants conventionnels.

Dans cette optique, l’utilisation du biogaz et du gaz naturel de synthèse est particulièrement
intéressante puis qu’elle combine les émissions de CO2 faibles d’une ressource renouvelable (la
biomasse) avec un rendement de conversion de la biomasse important et également un rende-
ment attractif dans le véhicule. Pour ces raisons, le ’gaz naturel renouvelable carburant’ peut être
considéré comme la meilleure des options (relativement rares) pour réduire considérablement les
émissions des gaz à effet de serre dans le secteur des transports individuels à court et moyen terme.

La Table 12 présente les performances typiques de la phase d’utilisation (appelé tank-to-wheel,
c’est à dire ’du réservoir à la roue’, à savoir sans tenir compte de la production et distribution du
carburant) des différentes motorisations pour le transport individuel. Les chiffres des différentes
études montrent qu’après l’adaptation et le perfectionnement des moteurs, le gaz naturel peut at-
teindre les mêmes rendements énergétique (km/MJ) que le diesel. En raison du faible taux d’atomes
de carbone par atome d’hydrogène dans le gaz naturel, le gaz naturel est donc le plus avantageux en

17
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Economie d’énergie de la cogeneration

Energy savings = 30 % 
CO

2
 savings = 60% (Mix EU + substitution Mazout/GN)                 CO2CH=-51 % ? 

!
Exergy eff = 39.5 % 

Mix EU : 105 g/MJe, eff= 38.7% . source enerdata/IEA

�e =
35

100� 55
= 77%

Avec Sans

CO2= 5.5 g

CO2= 14.14 g

CO2= 3.85 g

CO2= 10.4 g
CO2CH= 0 g ?

CO2CH= 3.85 g ?
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Cogénération et pompe à chaleur

Energy savings = 50 % 
CO2 savings = 60% (Substitution Mazout/GN) 

The grid is used to transfer electricity between units

Avec Sans
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Pompe à chaleur et cycle combiné

NGCC 
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Economie d’énergie = 60 %
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Compétition centralisé/décentralisé

Dans tous les cas l’économie d’énergie est importante (de l’ordre de 40%) par rapport à la
solution de chau�age par chaudière.

Il convient de remarquer que les solutions de cogénération sont en général moins sensibles aux
niveaux de température de la distribution de chaleur que les solutions pompe à chaleur. Nous
pouvons dès lors recommander la promotion des solutions de cogénération pour les bâtiments ex-
istants dont le système de distribution de chaleur peut di⇤cilement être modifié et le niveau de
température est di⇤cile à abaisser.

Figure 2: Economie d’énergie pompe à chaleur et cogénération

Le COP de la pompe à chaleur sous lequel la cogénération est plus intéressante que la pompe
à chaleur est calculé par l’équation 3 qui dépend du rendement de la cogénération (�e). Le COP
limite est donné à la figure 3 en fonction du rendement électrique et du rendement global de la
cogénération.

ṀLHV,pac =
Q̇th

COP�e,NGCC
= Qth(

1
�th

� �e

�th�e,NGCC
) (3)

COP =
�th

�e,NGCC � �e
(4)

La figure 3 présente également la température de chau�age au dessus de laquelle la cogénération
est plus intéressante que la pompe à chaleur et ce en fonction de la température de la source

7

NGCC (56%) /COP 4

NGCC (56%) /COP 3

Pertes réseaux non 
considérées
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Process integration in buildings

• Definition of the energy needs 
– Heating 
– Air renewal 
– Hot water 
– Waste Water 
– Air renewal Text

Tw Twmin

TrTs
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Local heat recovery
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Local Heat pumping on waste water
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20 kWe

Heat pumping on water supply ?

COP = 5 to 6

Heat pumping on waste water 
- Heat exchange 
- Heat storage 
- Water storage
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Heating & 
Hot water production, 
Power [MW] at -6°C

5.36 - 11.11 [MW]

2.87 - 5.35

1.08 - 2.86

0.00 - 1.07

Reutiliser les ressources locales

Girardin et al., ENERGIS,  A geographical information based system for the evaluation 
of integrated energy conversion systems in urban areas, Energy, 2010

15 °C

13°C-16°C
3°C

18 °C

5 l/s/1000 hab

60 kWth

Biogas 9 kW

Boues 6 kWth

200 kWth

<1 kWe

70 kWth 250 kWth

COP =4.8 
50 kWe

COP =6.2 
10 kWe

3 kWth

3 kWe

9 kWth

Potential = 330 kWth/1000 hab

1000 hab

329 kWth

40°C

Network
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ENERGIS : urban energy integration

• Energy services are georeferenced 
• Building demand to be aggregated

Heating & 
Hot water production, 
Power [MW] at -6°C

5.36 - 11.11 [MW]

2.87 - 5.35

1.08 - 2.86

0.00 - 1.07

2.16 - 6.34  [MW]

1.13 - 2.15

0.65 - 1.12

0.38 - 0.64

0.23 - 0.37

0.12 - 0.22

0.05 - 0.11

0.00 - 0.04
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The urban system integration

• Energy services 
– Electricity 
– Heating 
– Cooling 
– Hot water 
– Refrigeration 
– Industry 

➡Seasonal profiles 
➡Evolution scenarios 

➡building stock 
➡refurbishment
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Renewable resources mapping

Most appropriate Heat pumps 

technologies by sector

No consumption

Surface water (network)

Waste water treatment plant (network)

Groundwater

Geothermal drilling

Air
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District heating cost : cts CHF/annual kWh

Indice de coût des réseaux [cts/kW]
Température aller : 90°C.

0.65 - 1.08

1.09 - 1.45

1.46 - 1.94

1.95 - 2.56

2.57 - 3.29

3.30 - 4.72

4.73 - 6.38

6.39 - 7.96

cts/kWh

• Building density 
– nb + m2 

• Power density 
• Annual energy

LENI Systems

ÉCOLE POLYTECHNIQUE
FÉDÉRALE DE LAUSANNE

INTRODUCTION METHODOLOGY REQUIREMENTS RESSOURCES DISTRICT HEATING CONVERSION CONCLUSION

Investment costs estimation

DISTRICT HEAT DISTRIBUTION SYSTEM
Investment costs estimation

Annualised network cost 

(90°C, prediction 2030) 

[CHF/MWh]

0.6 - 10

10 - 20

20 - 60

> 60

� LDHN = 2(Nb � 1)K

s
Ah

Nb

� T⇥supply = Treturn + (Tsupply � Treturn) · (1 +

floss,ref
Tsupply�Tground

Tref �Tground
)

� Q̇DHN = ṁDHNcpfluid (T⇥supply � Treturn)

� dDHN =

vuut
4ṁDHN

�vs⇥(T⇥supply )

� CDHN =
(c1dDHN + c2)LDHN

1

⇤
Q̇DHN

[CHF/kWh]

Industrial Energy Systems LaboratoryEcole Polytechnique Fédérale de Lausanne
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Geolocalised Integration strategy?
• CCGT + Heat pump 

– Centralised cogeneration 
– Prioritary zones 
– CO2 compensation

Avoided CO2 emissions

 1 time CCGT

 2 times CCGT

 3 times CCGT

Electricity

Heat

Environment

Natural
Gas

Heat

 40 MWth CCGT area

Combined Cycle
Gas Turbine (CCGT)

Electrical
Network

Heat Pump

by boilers substitution

121 MW
6.65 kg CO2/s

65 MWe

15 MWe

50 MWe

45 MWth
Avoided 3.55 kg CO2/s

40 MWth
Avoided 3.1 kg CO2/s

Grid
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ENI Fuel Cells

CO2 capture and storage (CCS)

Capture

Transport & Storage 

100 bars/ no H2O

Fuel
Capture

(source : IPCC CCS Report)
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Capture du CO2

• Pénalité	

– Compression 	


• 2% (LHV)	


– Pénalité :	

• 4-7% (LHV)	


– Total	

• 6 à 9% (LHV)	


• Investissement	

– + 30%
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La capture de CO2 dans les centrales 
électriques
Réduction des émissions de CO2 par CCS ?

La capture et le stockage du CO2 est considéré comme 
une alternative prometteuse pour atteindre les objectifs 
de réduction des émissions de carbone de la production 
d’électricité. En appliquant une stratégie d’optimisation 
thermo-environomique, le bénéfice environnemental et 
les coûts énergétiques et économiques sont évalués de 
manière systématique pour comparer les différentes 
options technologiques. L’importance de l’intégration 
énergétique et son impact sur l’efficacité et le prix de 
revient de l’électricité sont mis en évidence pour identi-
fier les meilleurs procédés.

Laurence Tock, François Maréchal

Face aux enjeux de la réduction des 
émissions de gaz à effet de serre (GES) 
et de l’approvisionnement durable en 
énergie, la capture et le stockage du 
CO2 (CCS, Carbon Capture and Sto-
rage) est l’une des mesures phares qui 
pourrait contribuer à réduire de 20 % 
les émissions de GES afin de maintenir 
le réchauffement climatique en dessous 
de l’objectif de 2 °C [1]. Dans la perspec-
tive du virage énergétique amorcé par 
la Suisse, la capture et la séquestration 
du CO2 dans la production d’électricité 
fait par ailleurs partie des mesures 
requises.

Afin d’évaluer la compétitivité du CCS 
et d’apporter une aide à la prise de déci-
sion, une approche systématique pour 
l’analyse et la conception de procédés est 
développée et appliquée au sein du 
groupe de recherche « Industrial Process 
and Energy Systems Engineering » de 
l’École Polytechnique Fédérale de Lau-
sanne (EPFL).

Capture et stockage du CO2
Dans un procédé industriel, le cap-

tage-stockage du CO2 se résume en trois 
étapes :

 ■ la capture consistant en la séparation 
du CO2 du gaz résiduel ;

 ■ le transport par bateau ou gazoduc 
jusqu’au lieu de stockage (compression à 
110  bar) ;

 ■ le stockage à long terme dans des for-
mations géologiques (par exemple réser-

voirs de pétrole ou de gaz naturel épui-
sés, aquifères salins) [2].

Pour l’étape de capture, trois concepts 
différents peuvent être envisagés :

 ■ Lors de la postcombustion le CO2 est 
séparé des fumées (N2 et H2O) en aval de 
la combustion (figure 1a).

 ■ L’oxycombustion consiste à utiliser 
l’O2 pur, au lieu de l’air, comme oxy-
dant pour la combustion. Les gaz de 
combustion ne contiennent alors pas 
d’azote et le CO2 peut être séparé sim-
plement par condensation de l’eau 
(figure 1b).

 ■ Dans la précombustion, le combus-
tible est d’abord converti en gaz de syn-
thèse, mélange de CO et H2, soit par 
reformage du gaz naturel soit par gazéi-
fication de la biomasse ou du charbon. 
Le gaz de synthèse réagit ensuite avec 
de l’eau par la réaction de shift (WGS) 
pour générer du CO2 et de l’H2. Après 
séparation du CO2, l’H2 peut être brûlé 
dans une turbine ou être utilisé dans 
une pile à combustible pour produire 
de l’électricité (figure 1c).

Différentes technologies telles que 
l’absorption chimique ou physique  
(encadré), l’adsorption ou les procédés 
membranaires [3] peuvent être utilisées 
pour séparer le CO2 des autres substances 
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Figure 1 Concepts de la capture de CO2 : a) postcombustion ; b) oxycombustion ; c) précombustion.

Post combustion

Oxi combustion

Pré combustion

L. Tock and F. Marechal, La capture de CO2 dans les centrales électrique, réduction des émissions de CO2 par CCS, Bulletin SEV/ASE, Nov. 2013
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pements du procédé sont dimensionnés. 
Ceci permet d’en estimer le coût et l’im-
pact environnemental en appliquant les 
principes de l’ACV.

La compétitivité est caractérisée par 
différents indicateurs de performance :

 ■ L’efficacité énergétique, basée sur le 
premier principe de la thermodyna-
mique, est définie par le ratio entre la 
quantité nette d’électricité produite et la 
quantité d’énergie entrant dans le sys-
tème sous forme de combustible (par 
exemple gaz naturel, biomasse, char-
bon).

 ■ Le prix de revient prend en compte 
le coût d’investissement annualisé, les 
coûts opératoires, les coûts de mainte-
nance et les taxes éventuelles.

 ■ Le taux de capture représente le ratio 
molaire entre le carbone capturé et celui 
entrant avec le combustible.

 ■ L’impact environnemental est calculé 
par le biais de l’ACV en tenant compte 
des impacts depuis l’extraction des res-
sources jusqu’au produit final.

Le choix des technologies et les 
conditions opératoires optimales sont 
ensuite définis sur la base de ces indica-
teurs en générant la frontière de Pareto 
qui représente le compromis idéal entre 
les objectifs tels que coûts et efficacité. 
Pour résoudre le problème d’optimisa-
tion multi-objectif un algorithme évolu-
tif est appliqué.

Centrales électriques  
avec CCS
Dans ce travail, différentes configura-

tions ont été étudiées pour capturer le 
CO2 dans les centrales électriques 
(figure 3). Pour une centrale à cycle com-
biné, utilisant comme ressource le gaz 
naturel, la postcombustion basée sur 
l’absorption chimique avec des amines 
est étudiée. Pour le procédé de précom-
bustion, la technologie d’absorption phy-
sique (Selexol) est considérée et deux 
types de ressources, le gaz naturel (GN) 
et la biomasse (BM), sont évaluées. Les 
modèles détaillés et les variables de déci-

sion sont publiés dans [8-10]. Le stockage 
n’est lui-même pas pris en compte ; seules 
la capture et la compression du CO2 à 
110  bar pour le transport ont été inté-
grées.

Compromis coût-efficacité
La figure  4 présente les résultats de 

l’optimisation multi-objectif maximisant 
le taux de capture et l’efficacité énergé-
tique pour différents scénarios écono-
miques. Ils illustrent le compromis entre 
efficacité, coûts et impact environnemen-
tal. Le coût énergétique et économique 
de la capture est mis en évidence. Les 
résultats montrent toutefois que seule 
une taxe carbone significative (scéna-
rio  C : 55  CHF/tCO2

) rendra la capture 
attractive au niveau économique.

Il est à remarquer que ces résultats 
sont fonctions de plusieurs facteurs tels 
que le coût du combustible, le montant 
de la taxe carbone, le temps d’opération, 
la durée de vie escomptée des installa-
tions et le taux d’intérêts. Ces valeurs 
dépendent également des coûts d’inves-
tissement de la capture et donc de la 
maturité de cette technologie.

En considérant un taux de capture de 
90 % pour les centrales au gaz naturel et 
de 60 % pour les centrales à biomasse, le 
tableau permet de comparer les perfor-

mances des différentes configurations à 
une centrale conventionnelle à cycle 
combiné (CCGT).

Pénalité énergétique
Par comparaison avec une centrale 

CCGT ayant un rendement de 58,7 %, la 
pénalité de la capture du CO2 par pré-
combustion correspond à 6 % du pou-
voir calorifique du combustible (PCI) 
alors que celle de la capture par post-
combustion est de 9 %. La perte énergé-
tique est due à la consommation d’éner-
gie, d’une part, pour la capture du CO2 
et, de l’autre, pour la compression du 
CO2 jusqu’à 110  bar (environ 2 % du 
PCI).

Dans un procédé avec capture du 
CO2, il est possible de valoriser la cha-
leur résiduelle du procédé de capture 
dans un chauffage urbain basse tempé-
rature (50 à 80 °C) et ainsi de substituer 
l’utilisation du gaz naturel dans des 
chaudières. Pour la capture en postcom-
bustion, l’intégration du chauffage 
urbain fait passer la pénalité de 9 % à 
1,2 % rendant ainsi la solution de cap-
ture beaucoup plus efficace (57,6 %). 
Ceci exige toutefois de placer la centrale 
électrique à proximité d’un chauffage 
urbain dont les besoins correspondent à 
0,157  kW thermique par kW d’électri-
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Scénario Prix des 
ressources / 

CHF/GJe

Taxe  
carbone / 
CHF/t CO2

Heures 
d’opération / 

h/a

Durée  
de vie / a

Taux 
d’intérêts / %

A 14,2 20 4500 15 4

B 9,7 35 7500 25 6

C 5,5 55 8200 30 8

Figure 4 Résultats de l’optimisation multi-objectif pour différents scénarios économiques.
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Capture du CO2

Séparation par absorption
L’absorption est un procédé de séparation 
d’un mélange gazeux de certains de ses 
éléments par rétention ou dissolution sélec-
tive dans un solvant. Dans le cas de l’ab-
sorption chimique, il y a une réaction 
chimique entre le solvant et le gaz absorbé, 
alors que l’absorption physique se fait par 
des forces d’interactions physiques.

L. Tock and F. Marechal, La capture de CO2 dans les centrales électrique, réduction des émissions de CO2 par CCS, Bulletin SEV/ASE, Nov. 2013
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cité produite. Considérant que les cen-
trales à gaz seront principalement utili-
sées pendant la période de chauffage 
des bâtiments, soit un temps d’opération 
de 5000  h/a, la chaleur mise à disposi-
tion pour le chauffage urbain par une 
centrale produisant 300  MWe permettra 
de couvrir la consommation de 
12 000 ménages ou 50 000 habitants.

L’efficacité plus faible de la produc-
tion d’électricité à base de biomasse 
(34,8 %) s’explique par le fait que la bio-
masse est un combustible solide et 
humide et donc plus difficile à convertir.

Impact environnemental
Le bénéfice environnemental de la 

capture de CO2 est exprimé en termes de 
potentiel de réchauffement global (PRG) 
calculé par le biais de l’analyse de cycle de 
vie (ACV) pour une unité fonctionnelle de 
1  GJe selon la méthode de calcul proposée 
par l’IPCC (Intergovernmental Panel on 
Climate Change) en 2007 [11]. Il corres-
pond aux émissions équivalentes de CO2 
incluant toutes les émissions de gaz à effet 
de serre depuis l’extraction de la ressource 
jusqu’au produit final. Les calculs d’opti-
misation permettent de déterminer un 
taux de capture optimal qui varie entre 
84 % et 90 %, ce qui correspond à des 
émissions équivalentes de CO2 de 
34  kgCO2,eq/GJe contre 120  kgCO2,eq/GJe 
pour une centrale sans capture. De plus, 
en considérant l’intégration du chauffage 
urbain, la substitution du gaz naturel des 
chaudières permet d’atteindre des émis-
sions de 24  kgCO2,eq/GJe.

En raison du caractère biogénique du 
carbone de la biomasse, les centrales 
avec CCS utilisant la biomasse 
conduisent même à des émissions de 
cycle de vie négatives correspondant à 
une capture du CO2 atmosphérique attei-
gnant 134  kgCO2,eq/GJe. La neutralité en 
matière d’émissions de gaz à effet de 
serre sera donc obtenue par un mix élec-
trique comprenant 80 % de centrales au 
gaz naturel et 20 % de centrales à bio-
masse.

Performance économique
L’augmentation du prix de revient de 

l’électricité due au CCS est de l’ordre de 
20-25 % (soit 1,7 à 2,1  cts/kWh) pour les 
cas utilisant comme ressource le gaz 
naturel (scénario B, figure 4). Étant donné 
que le prix de revient de l’électricité est 
déterminé à 80 % par le prix de la res-
source, la réduction de la production 
d’électricité due à la capture du CO2 
explique en grande partie cette augmen-
tation.

L’investissement quant à lui augmente 
de 46 % (85  MCHF) pour la capture en 
postcombustion et de 68 % (125  MCHF) 
pour la précombustion dont le procédé 
est plus complexe par rapport à une cen-
trale sans capture CCGT. En considérant 
le remplacement des centrales nucléaires 
suisses (3,2  GWe) par des centrales avec 
capture du CO2 ayant un bilan neutre en 
CO2 (80 % gaz naturel et 20 % biomasse), 
l’investissement serait de l’ordre de 
4,5  milliards CHF, dont environ 1,5  mil-
liards CHF liés à la capture du CO2. 
Dans ce cas, 55 % de la production 
annuelle de la forêt suisse devraient être 
consacrés à la production d’électricité 
avec capture du CO2.

Il est important de considérer la sen-
sibilité des paramètres incertains tels que 
le prix des ressources, le nombre d’heures 
d’opération (par exemple opération en 
hiver) et les coûts d’investissement. Dans 
notre analyse, la postcombustion et la 
précombustion ne se distinguent pas clai-
rement en termes de performance écono-
mique. Le procédé basé sur la biomasse 
engendre cependant un prix de revient 
de l’électricité plus élevé (18  cts/kWh) en 
raison de l’investissement important lié à 
l’unité de gazéification et au coût de la 
biomasse. Toutefois, en raison de son 
avantage environnemental lié à la cap-

ture de carbone biogénique (issu de la 
biomasse), le procédé devient prometteur 
si la biomasse est disponible à un prix bas 
(5  CHF/GJBM) et si la taxe carbone 
dépasse 62  CHF/tCO2

.

Compétitivité
La comparaison de la performance 

thermo-environomique de différentes 
options de capture dans différents 
contextes économiques montre qu’en 
termes de réduction des émissions de 
CO2, le procédé basé sur la biomasse est 
le plus avantageux. Cependant, ce dernier 
a une efficacité plus faible et un investis-
sement plus élevé comparé à la produc-
tion d’électricité basée sur le gaz naturel.

Pour les centrales à gaz, la postcom-
bustion et la précombustion sont en com-
pétition. La précombustion est légèrement 
plus efficace à cause de la qualité de l’inté-
gration énergétique, alors que la postcom-
bustion, qui a l’avantage d’être une solu-
tion de réaménagement (rétrofit), conduit 
à des coûts d’investissement plus faibles. 
En valorisant la chaleur résiduelle de la 
postcombustion pour le chauffage urbain, 
l’efficacité globale peut être augmentée à 
57,6 % et les coûts réduits de 23 % par le 
bénéfice de la vente de la chaleur : le prix 
de revient de l’électricité est dans ce cas 
très peu pénalisé. De plus, l’émission de 
885  tCO2

/a pourrait être évitée par substi-
tution du chauffage urbain conventionnel.

Au final, ce seront le développement 
de la technologie CCS et le contexte éco-
nomique qui détermineront la compétiti-
vité de cette technologie sur le marché. 
En considérant le remplacement des cen-
trales nucléaires, il conviendra de plus de 
prendre en compte le fait que les cen-
trales à gaz seront opérées différemment 
des centrales nucléaires puisqu’elles 
contribueront par leur flexibilité à com-

Système CCGT Postcomb. Précomb. Précomb.
Capture Pas CCS MEA Selexol Selexol
Type ressource Gaz naturel Gaz naturel Gaz naturel Biomasse
Ressource / MWth 559 587 725 380
Capture du CO2 / % 0 89,5 89,1 59
Efficacité énergétique / % 58,75 49,6 52,6 34,8
Électricité nette / MWe 333 296 381 132
Émissions locales / kgCO2, local/GJe 105 14,9 11,5 -170,4
PRG / kgCO2, eq/GJe 120 34 31,9 -134,2
Investissement / CHF/kWe 555 909 813 3880
Prix de revient / CHF/GJe 

1 18,3 23,2 24,5 49,5
Prix de revient incl. taxe / CHF/GJe 1 22 23,7 24,9 43,5
Prix de revient incl. taxe / CHF/GJe 2 18,2 à 28,8 9 à 40 12,8 à 42 15 à 69
Coûts CO2 évité incl. taxe / CHF/tCO2,évité 2 – -63 à -121 -49 à -127 0 à -253

Tableau Comparaison de la performance des procédés. 1 Scénario B. 2 Variation entre les scéna-
rios A et C.

Intégration énergétique
Méthode du pincement
La méthode du pincement (Pinch analysis) 
est une méthode d’intégration qui applique 
les principes thermodynamiques (premier et 
deuxième principe) pour optimiser la récu-
pération de chaleur entre les fluides à 
refroidir et à réchauffer. Elle permet de 
déterminer le réseau d’échangeurs et d’uti-
lités le plus performant.
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pements du procédé sont dimensionnés. 
Ceci permet d’en estimer le coût et l’im-
pact environnemental en appliquant les 
principes de l’ACV.

La compétitivité est caractérisée par 
différents indicateurs de performance :

 ■ L’efficacité énergétique, basée sur le 
premier principe de la thermodyna-
mique, est définie par le ratio entre la 
quantité nette d’électricité produite et la 
quantité d’énergie entrant dans le sys-
tème sous forme de combustible (par 
exemple gaz naturel, biomasse, char-
bon).

 ■ Le prix de revient prend en compte 
le coût d’investissement annualisé, les 
coûts opératoires, les coûts de mainte-
nance et les taxes éventuelles.

 ■ Le taux de capture représente le ratio 
molaire entre le carbone capturé et celui 
entrant avec le combustible.

 ■ L’impact environnemental est calculé 
par le biais de l’ACV en tenant compte 
des impacts depuis l’extraction des res-
sources jusqu’au produit final.

Le choix des technologies et les 
conditions opératoires optimales sont 
ensuite définis sur la base de ces indica-
teurs en générant la frontière de Pareto 
qui représente le compromis idéal entre 
les objectifs tels que coûts et efficacité. 
Pour résoudre le problème d’optimisa-
tion multi-objectif un algorithme évolu-
tif est appliqué.

Centrales électriques  
avec CCS
Dans ce travail, différentes configura-

tions ont été étudiées pour capturer le 
CO2 dans les centrales électriques 
(figure 3). Pour une centrale à cycle com-
biné, utilisant comme ressource le gaz 
naturel, la postcombustion basée sur 
l’absorption chimique avec des amines 
est étudiée. Pour le procédé de précom-
bustion, la technologie d’absorption phy-
sique (Selexol) est considérée et deux 
types de ressources, le gaz naturel (GN) 
et la biomasse (BM), sont évaluées. Les 
modèles détaillés et les variables de déci-

sion sont publiés dans [8-10]. Le stockage 
n’est lui-même pas pris en compte ; seules 
la capture et la compression du CO2 à 
110  bar pour le transport ont été inté-
grées.

Compromis coût-efficacité
La figure  4 présente les résultats de 

l’optimisation multi-objectif maximisant 
le taux de capture et l’efficacité énergé-
tique pour différents scénarios écono-
miques. Ils illustrent le compromis entre 
efficacité, coûts et impact environnemen-
tal. Le coût énergétique et économique 
de la capture est mis en évidence. Les 
résultats montrent toutefois que seule 
une taxe carbone significative (scéna-
rio  C : 55  CHF/tCO2

) rendra la capture 
attractive au niveau économique.

Il est à remarquer que ces résultats 
sont fonctions de plusieurs facteurs tels 
que le coût du combustible, le montant 
de la taxe carbone, le temps d’opération, 
la durée de vie escomptée des installa-
tions et le taux d’intérêts. Ces valeurs 
dépendent également des coûts d’inves-
tissement de la capture et donc de la 
maturité de cette technologie.

En considérant un taux de capture de 
90 % pour les centrales au gaz naturel et 
de 60 % pour les centrales à biomasse, le 
tableau permet de comparer les perfor-

mances des différentes configurations à 
une centrale conventionnelle à cycle 
combiné (CCGT).

Pénalité énergétique
Par comparaison avec une centrale 

CCGT ayant un rendement de 58,7 %, la 
pénalité de la capture du CO2 par pré-
combustion correspond à 6 % du pou-
voir calorifique du combustible (PCI) 
alors que celle de la capture par post-
combustion est de 9 %. La perte énergé-
tique est due à la consommation d’éner-
gie, d’une part, pour la capture du CO2 
et, de l’autre, pour la compression du 
CO2 jusqu’à 110  bar (environ 2 % du 
PCI).

Dans un procédé avec capture du 
CO2, il est possible de valoriser la cha-
leur résiduelle du procédé de capture 
dans un chauffage urbain basse tempé-
rature (50 à 80 °C) et ainsi de substituer 
l’utilisation du gaz naturel dans des 
chaudières. Pour la capture en postcom-
bustion, l’intégration du chauffage 
urbain fait passer la pénalité de 9 % à 
1,2 % rendant ainsi la solution de cap-
ture beaucoup plus efficace (57,6 %). 
Ceci exige toutefois de placer la centrale 
électrique à proximité d’un chauffage 
urbain dont les besoins correspondent à 
0,157  kW thermique par kW d’électri-
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Figure 4 Résultats de l’optimisation multi-objectif pour différents scénarios économiques.
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Séparation par absorption
L’absorption est un procédé de séparation 
d’un mélange gazeux de certains de ses 
éléments par rétention ou dissolution sélec-
tive dans un solvant. Dans le cas de l’ab-
sorption chimique, il y a une réaction 
chimique entre le solvant et le gaz absorbé, 
alors que l’absorption physique se fait par 
des forces d’interactions physiques.

L. Tock and F. Marechal, La capture de CO2 dans les centrales électrique, réduction des émissions de CO2 par CCS, Bulletin SEV/ASE, Nov. 2013
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gazeuses. Outre leur maturité technolo-
gique, ces procédés se distinguent par le 
taux de capture du CO2, la consomma-
tion en énergie (chaleur et/ou électricité) 
et par les coûts d’investissement.

De plus, le choix d’une ressource 
renouvelable pour la production d’élec-
tricité dans une centrale électrique peut 
être très favorable. En la combinant 
avec la capture du CO2, il est même 
possible d’obtenir un bilan négatif en 
carbone, la biomasse ayant, par la pho-
tosynthèse, capturé le CO2 de l’atmos-
phère.

Défis du CCS
Si le potentiel de réduction des émis-

sions de CO2 dans la production d’élec-
tricité par CCS est important, le coût 
énergétique et économique représente 
un désavantage majeur. De manière 
générale, la capture consomme 10 % du 
pouvoir énergétique du combustible et 
les coûts d’investissement sont augmen-
tés de près d’un tiers [1,2].

L’introduction d’une taxe sur le CO2 
émis permet de compenser ces désa-
vantages en pénalisant les procédés 
classiques. Il est donc important de dis-
poser de méthodes systématiques qui 
permettent de comparer les différentes 
options et de développer des procédés 
intégrant de manière optimale les tech-
niques de capture afin d’évaluer la com-
pétitivité thermo-environomique des 
différentes options technologiques dans 
un contexte économique donné, mais 
néanmoins incertain.

Approche systématique pour 
la conception des procédés
Pour comparer les différentes options, 

le groupe « Industrial Process and Energy 
Systems Engineering » a développé une 
méthode pour la conception, l’analyse et 
l’optimisation thermo-économique et 
environnementale de procédés. Celle-ci 
(figure 2) combine la simulation de procé-
dés avec les techniques d’intégration éner-
gétique, l’évaluation des coûts, l’analyse 
du cycle de vie (ACV) et utilise des tech-
niques d’optimisation multi-objectif [4-6].

Après avoir identifié les technologies 
potentielles, les transformations chimiques 
et physiques de chaque procédé sont simu-
lées et les besoins énergétiques identifiés. 
Afin d’améliorer l’utilisation rationnelle 
de l’énergie, la récupération de chaleur 
dans le procédé est maximisée et l’effica-
cité de la conversion des ressources est 
optimisée en appliquant des techniques 
d’intégration énergétique comme la 
méthode du pincement (encadré) permet-
tant de résoudre la cascade thermique [7]. 
À partir de ce résultat, les différents équi-

Variables 
de décision Modèle physique

Bilans matière et énergie
(Aspen Plus, Belsim Vali)

Modèle d'intégration
énergétique

Méthode du pincement

Modèle économique et
modèle d'ACV

Problème global

Frontière de
Pareto

Fonctions
objectives obj

obj1

obj2

Optimisation
multi-objectif

Figure 2 Méthodologie d’optimisation thermo-environomique.
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Figure 3 Options 
comparées pour la 
capture de CO2 dans 
des centrales élec-
triques : a) la post-
combustion et b) la 
précombustion.

300 MWe NoCCS CCS CCS + DHC

Gaz naturel (MJ/MJe) 1.698 2.016 2.016
DHC (MW) 47 MW (50000 hab)
Gaz naturel (MJ/MJth) 0.174 0.174 0
Total 1.872 2.191 2.016
CO2 (kgCO2/GJe) 115.8 25.8 14.9

0.157 GJth/GJe (80°C/50°C)
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Système hybride pile à combustible

Facchinetti, Emanuele, Daniel Favrat, and François Marechal.  Fuel Cells, no. 0 (2011): 1-8.	


⌘d =
E�

CH4+LHV

= 80%

80 - 82%

18- 16%100%

Facchinetti, M, Daniel Favrat, and Francois Marechal. 
“Sub-atmospheric Hybrid Cycle SOFC-Gas Turbine 
with CO2 Separation.” PCT/IB2010/052558, 2011.	


Facchinetti et al.: Innovative Hybrid Cycle Solid Oxide Fuel Cell-Inverted Gas Turbine with CO2 Separation

fuel cell and thus reduced fuel cell cooling requirement.
Indeed, the optimal HCP fuel cell air excess decreases with
the pressure ratio (Figure 4). HCox and HCair are character-
ized by a nearly constant steam to carbon ratio and fuel cell
air excess.

The cathodic turbine pressure ratio remains nearly con-
stant for HCox while decreases slightly for HCair with
respect to the anodic pressure ratio (Figure 5).

Figure 6 displays the relation between the pressure ratio
and the anodic and cathodic compressor inlet temperatures.
Anodic and cathodic compressor inlet temperatures of HCair

are minimized in order to reduce the compression work.
The compressor inlet temperatures of HCox are slightly
higher than the lower limit of the range. This is due to the
low temperature heat load required by the system energy
integration.

Corrected composite curves of optimal solutions, charac-
terized by the same pressure ratio, are compared in
Figures 7–9. The decision variables describing those solutions
are presented in Table 2. The corrected composite curves
represent the relation between corrected temperature
!T±!DT min!2"" and the heat load specific to the power output.

/ -

/ -

Fig. 3 Pressure ratio vs. steam to carbon ratio with max TIT = 1,573 K.

/ -

/ -

Fig. 4 Pressure ratio vs. fuel cell air excess with max TIT = 1,573 K.

/ -

/ -

Fig. 5 Pressure ratio vs. cathodic turbine pressure ratio with max
TIT = 1,573 K.

/ K

Fig. 6 Pressure ratio vs. compressor inlet temperature with max
TIT = 1,573 K.

/ K

Fig. 7 HCox composite curves of optimal solution with p = 3 and max
TIT = 1,573 K.

Table 2 Decision variables for optimal solutions p = 3 and max
TIT = 1,573 K.

Variables HCox HCair HCP

nsc 1.35 1.30 1.65
Tsr [K] 1,065 1,073 1,071
Tfc [K] 1,072 1,073 1,073
k 3.3 2.6 2.6
l 0.8 0.8 0.8
p 3 3 3
pcathode 2.9 3.0 –
Tic cathode [K] 299 298 –
Tic anode [K] 304 298 –
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Gaz naturel renouvelable

• Biogaz par procédés biologiques
biomasse eau production de méthane co-produits

humi- contenu suppl. CO2 boue carbone énergie
dité sol. volat. (boue) (boue)

type kg/kg kgV S/kgsec kg/kgsec kg/kgV S MJ/kgV S kg/kgV S MJ/kgV S

Déchets municipaux solides [7] 0.39 0.34 15 0.29 (± 0.02) 14.5 0.37 17 0.24 3.5
Boues de STEP[7] 0.73 0.14 12 0.20 (± 0.05) 10.0 0.29 19 0.29 12.6
Fruits et déchets organiques[7] 0.07 0.86 10 0.34 (± 0.04) 17.0 0.54 10 0.11 3.4
Herbes[7] 0.40 0.57 9 0.27 (± 0.03) 13.5 0.48 10 0.17 5.7
Bois [7] 0.50 0.50 8 0.26 (± 0.05) 13.0 0.17 10 0.27 6.4
Paille [7] 0.14 0.82 9 0.25 12.5 0.50 10 0.18 6.9
Déchets de vignes [7] 0.98 9 0.18 (± 0.05) 9.0 10 9.0
Biomasse aquatique[7] 0.84 0.15 15 0.27 (± 0.02) 13.5 0.65 10 0.21 12.8
Lisier bovin [8] 0.84 4 0.23 - 0.11 (± 0.04) 5.5 0.21 38 0.35 13.7
Lisier porcs [8] 0.78 5 0.05 - 0.26 (± 0.03) 13.0 0.44 15 0.24 10.0

Table 1 – Bilan de masse de la bio-méthanisation de différentes matières premières. Sources [7, 8]

Bilans de masse et d’énergie. Bien que plusieurs auteurs aient étudié la relation entre la
production de méthane et différents paramètres (en particulier le contenu en matière lignocellulo-
sique) pour un grand nombre de ressources, il n’existe pas de méthode satisfaisante pour évaluer de
manière systématique le potentiel de production de méthane [5, 6]. Pour cette raison, le potentiel
de production de méthane est la plupart du temps déterminé sur base de corrélations empiriques.
La Table 1 donne par exemple le rendement en méthane et les sous-produits associés (CO2 et
boues hydrolysées) pour une sélection de ressources. Ces valeurs ont été choisies dans les données
expérimentales étudiées par Gunaseelan et al. [7] et Moeller at al. [8]. Il convient de noter que ces
rendements sont donnés à titre d’exemple car ceux-ci dépendent très fort de la composition initiale
du substrat et de sa logistique. Dans cette table, le contenu en solides volatiles est approximé par
la masse organique de la ressource (càd sèche et sans cendres). Comme ni la composition de la
biomasse hydrolysée, ni la consommation d’eau pendant l’hydrolyse ne sont rapportées dans la
littérature, seule la quantité de carbone résiduel contenu dans la boue hydrolysée peut être déter-
minée à partir de la composition de la ressource. La quantité d’atomes d’hydrogène et d’oxygène
peut être calculée uniquement pour la totalité de la boue (et non pas seulement pour la matière
organique sèche). Par bilan de matière, il est dès lors possible de calculer la quantité d’eau supplé-
mentaire nécessaire pour l’hydrolyse exprimée en kg/kgsec. Le pouvoir calorifique de la biomasse
résiduelle est déterminé de manière indirecte en supposant la conservation d’énergie et négligeant
les pertes à l’ambiance.

En principe, la quantité de chaleur Q̇tot [kW] nécessaire pour la bio-méthanisation peut être
approximée par :

Q̇tot =Q̇sensible + Q̇reaction (1)

avec Q̇sensible = cp,boue · (Treacteur � Tambiante) · ṁtot (2)

Q̇reaction = 3100 · ṁCH4 (3)

où Q̇sensible correspond à l’énergie nécessaire pour chauffer la boue de la température ambiante
Tambiante à la température du réacteur Treacteur [�C], et Q̇reaction à l’enthalpie de réaction de
la bio-méthanisation. ṁtot [kg/s] est la masse totale de boue entrante et ṁCH4 la masse de mé-
thane produit. La chaleur spécifique de la boue entrante cp,boue est approximée en fonction de sa
température T [�C] [9] :

cp,boue =cp,eau · �+ cp,s · (1� �) + cp,e (4)
with cp,eau = 4180

cp,s = 1684 + 4.47 · T
cp,e = (4930� 29 · T ) · � · (1� �)3.2

où cp,eau est la chaleur spécifique de l’eau, cp,s celle des solides suspendus et cp,e une capacité
calorifique excédentaire qui prend en compte qu’une règle de mélange linéaire n’est pas applicable

5
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Conditionnement pour distribution réseau 

PSA [11] PSA [10] lavage à l’eau lavage MEA/DEA membranes [15]
Désulphurisation préalable oui oui no oui oui
Pression [bar] 4-14 5 4-7 atm 5-10
Récupération CH4 [%] >97/90-94a 91%b >98-99 >99.9 92-98
Pureté CH4 [%vol] >96 96 >97 >99 >96
Electricité c[% (MJ/MJCH4)] 4.0 5.3 <4.0 <2.4 3.2-6.4
Chaleur c[% (MJ/MJCH4)] - - - 8.0 (160�C) -
Opération à charge partielle ± 10-15% ± 50-100% ± 50-100% ± 50-100%
a >97% pour la technologie classique (perte du gaz résiduel à l’atmosphère), 90-94% avec une combustion catalytique pour

la conversion du gaz résiduel par combustion catalytique comme dans le système proposé par QuestAir [16] qui est par
exemple utilisé à Lavigny. Ceci permet d’éviter les émissions directes de CH4 et permet l’utilisation du pouvoir calorifique
du gaz résiduel pour chauffer le digesteur.

b Les données d’ECOINVENT [10] ne sont pas cohérentes : un taux de récupération de CH4 de 91% peut être calculé par
rapport à la purification d’un mix de biogaz et son injection dans le réseau. Seulement 3% sont néanmoins inventoriés
comme émissions à l’atmosphère (sans combustion catalytique), le reste (6%) étant perdu dans les bilans.

c Pour un biogaz brut à 63%vol CH4 et une pression de réseau de 7 bar. Pour le MEA, Heyne et al. [17] supposent
1 kWhth/kgCO2 et 0.28 kWhel/kgCO2, ce qui revient à 11.7 % (MJth/MJCH4) et 3.2 % (MJel/MJCH4) pour purifier
un biogaz de 60 à 96%vol de CH4.

Table 6 – Caractéristiques des principales options commercialisées pour le conditionnement de biogaz
(adapté de [11]).

réseau. Ceci est d’autant plus vrai que l’installation est bien intégrée : il convient notamment de
s’assurer de l’utilisation effective de la chaleur.

L’intégration de la production du biogaz porte également sur la cohérence de la filière globale
intégrant le traitement de la biomasse résiduelle. Celle-ci comprend en effet les nutriments et de
la matière organique qui peuvent être utilisés comme amendement de sol (compost) dans la filière
agricole. La qualité du compost et les quantités obtenues dépendent à nouveau de la taille de
l’installation et du substrat utilisé. La surface à prévoir pour l’épendage en sera donc affectée. Les
petites installations de biogaz intégrées avec les exploitations agricoles peuvent donc avoir du sens
si elles sont conçues avec une approche systémique.

Pour les plus grandes installations, il pourra être utile d’étudier les synergies avec les filières
thermo-chimiques : les digestats pouvant être traités également dans la filière thermo-chimique.

Il convient également de remarquer que l’électricité produite au départ du biogaz bénéficie du
tarif RPC, ce qui rend ces solutions plus attractives économiquement. L’association Oekostrom-
schweiz travaille par exemple avec les petits producteurs pour les aider à développer les dossiers
RPC (http ://www.oekostromschweiz.ch).

9
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Renewable natural gas : Synthetic natural gas from biomass

Gassner, M., and F. Maréchal. “Thermo-economic optimisation of the integration of electrolysis in synthetic 
natural gas production from wood.” Energy 33, no. 2 (February 2008): 189-198.	


WOOD Natural Gas (SNG) CO2 (pure)
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Gaz de synthèse

• Resource productivity

Gas grid

CO2 grid

District heating Electricity

Supply chain
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Investissements
Taux Rendements Invest- Réf-

d’humidité GNS Electr. Chaleur issementa érence
Configuration Type % % % % Me à MWin

Ecoinvent ACV 47 51.1b -5.0 - - [10]
Energiehub Baden démo 50 39.0c -c 19.0 - [24]
Gaz. indirecte, méth.
en lit fluidisé, sép.
par membranes

modèle 0 59.7 -0.8 - - [25]

Gaz. indirecte, méth. modèle 50 60.7 5.4 - - [26]
en lit fixe sép. par la-
vage MEA

50 60.7 4.8 8.8 -

Gaz. directe, meth. projet 50 72.0 -4.0 24.0 243 à 240 [27]
en lit fixe, sep. par la-
vage physique

industriel

Gaz. indirecte, méth. modèle 50 69.3 3.7 - 23.8 à 20 [21]
lit fluidisé, sép. par
PSA ou membranes

optimisé 50 65.9 1.8 16.9 21.9 à 20

Gaz. directe, méth. 50 75.0 2.6 - 16.6 à 20
lit fluidisé, sép. par
lavage phys. ou mem-
branes

50 68.1 3.0 19.8 15.0 à 20

a Selon [21], le coût d’investissement à d’autres échelles peut être calculé par l’Equation (5) avec des exposants c2
variant entre 0.6-0.9 en fonction de la configuration choisie.

b Cet inventaire est basé sur l’hypothèse que 18% de la production brute de GNS (rendement brut : 62.0%) doit
être brûlé afin de produire de la vapeur pour la gazéification. Ceci est contradictoire à toutes les études de
procédés, qui démontrent qu’assez de chaleur excédentaire est disponible pour couvrir la demande interne.

c Dans l’installation de démonstration projetée pour Baden, seulement 2/3 du gaz de synthèse produit est mé-
thanisé, le reste étant utilisé pour la cogénération dans un moteur à gaz afin de couvrir la demande interne en
électricité. En raison du caractère de démonstration, la récupération d’énergie mécanique dans un cycle vapeur
n’est pas prévue.

Table 7 – Performances attendues pour la polygénération de GNS, électricité et chaleur à partir de bois
selon différentes études internationales (extrait de [21], les rendements sont définis sur base du pouvoir
calorifique inférieur de la matière sèche, la pression du réseau varie entre 5 et 50 bar).

considérablement la chaleur requise pour chauffer l’eau qui est entraînée avec la substance réac-
tive. La phase de décomposition endothermique à haute température en un gaz de synthèse devient
donc inutile [28]. Contrairement à la gazéification conventionnelle, le procédé est particulièrement
adapté à la biomasse très humide, pour laquelle seule une déshydratation mécanique jusqu’un taux
d’humidité de 80% est requis.

Ressources potentielles. En principe, la gazéification hydrothermale peut accepter toutes
sortes de matières organiques à condition qu’elles soient pompables et donc prétraitées. Selon une
étude de la disponibilité de la ressource disponible en Suisse [29], les déchets de biomasse comme
le lisier, les boues d’épuration et les déchets de l’industrie alimentaire représentent la moitié de la
biomasse disponible. Cette ressource est en grande majorité inexploitée aujourd’hui et sera donc
accessible à un coût très faible ou même négatif (déchet).

Technologie. Comme illustré à la Figure 6, la première étape du procédé de gazéification hydro-
thermale consiste en un prétraitement (séchage mécanique, ou broyage et dilution) de la biomasse
pour obtenir une boue qui est pompable et dont le taux de matières sèches varie entre 10 et 20 %.
Cette boue est pompée à une pression de 300 bar puis chauffée jusqu’à une température proche du
point critique de l’eau. Dans cette étape, la biomasse est hydrolysée : les macromolécules organiques
sont décomposées en une large gamme de substances plus petites, qui peuvent ensuite être traitées
dans un réacteur catalytique. Le mélange obtenu est ensuite injecté dans un cyclone, dans lequel il
est chauffé pour dépasser le point critique. Dans ces conditions, les espèces non-organiques (N, S,
Na, K, etc) se précipitent sous forme de sels qui peuvent ensuite être récupérés et pourraient être
utilisés comme engrais synthétiques ayant une très bonne accessibilité. Le gaz purifié entre dans

13

Gassner et al. Utilisation du biogaz (rapport canton de Vaud)
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Long term electricity storage by converting electricity to fuel

⌘c =
�CH4�LHV

�E+
= 85%

WOOD Natural Gas CO2 (pure)

+ 4 H2 + CH4 - CO2

Electricity form the grid 
max 0.50kWe/kWSNG

Storage as transportation fuel

+ E

Gassner, M., and F. Maréchal. Energy 33, no. 2 (2008) 189–198.

+ 2 H2O

+ 2 O2

+ 4 H2O

CO2 H2O

SUN

NUTRIENTS

TREES

Carbon source
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Round trip efficiency of electricity storage
• H2 electrolysis integrated in SNG process 

– CO2 emissions are negative (wood carbon neutral, CO2 is captured) 
– liquid methan (6%) LHV 

!
!
!
!

• CH4 conversion NGCC (CO2 = 0 because C biogenic)  
!
!
!
!

• Roundtrip efficiency 
!
!
!

• Long term storage on the gas grid !

⌘d =
E�

CH4+LHV

= 60%

⌘ =
E�

E+
= 50%

⌘c =
�CH4�LHV

�E+
= 85%
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If Electricity production efficiency increases

• Hybrid gas turbine SOFC combined cycle 
!

!

!

!

!

!

!

• Round trip with long term storage on gas grid and 
decentralised production

Facchinetti, Emanuele, Daniel Favrat, and François Marechal. “Innovative Hybrid Cycle Solid Oxide Fuel Cell-
Inverted Gas Turbine with $CO_2$ Separation.” Fuel Cells, no. 0 (2011): 1-8.	


⌘d =
E�

CH4+LHV

= 80%

⌘ =
E�

E+
= 68%

80%

12%100%
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LENI Systems

Site integration: process couplings
EtOH & SNG

Ethanol production from lignocellulosic biomass:

input: 58 MWth,wood

steam cycle
Input wood 100 %

ethanol 32.3 %
Output SNG -

electricity 17.1 %
chem. e⇤ciency (��NGCC =55%) 62.3 %
total e⇤ciency 49.4 %
Energy balance for di⇥erent process integration options (without seed train, non-optimised).
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LENI Systems

Site integration: process couplings
EtOH & SNG

Ethanol production from lignocellulosic biomass:

input: 58 MWth,wood

steam cycle IGCC SNG + steam + HP
Input wood 100 % 100 % 100 % 100 % 100 %

ethanol 32.3 % 32.3 % 32.3 % 32.2 % 32.2 %
Output SNG - - 40.3 % 30.5 % 41.9 %

electricity 17.1 % 21.5 % -3.0 % 1.5 % -1.0 %
chem. e⇤ciency (��NGCC =55%) 62.3 % 70.0 % 67.3 % 65.3 % 72.3 %
total e⇤ciency 49.4 % 53.8 % 70.5 % 64.2 % 73.1 %
Energy balance for di⇥erent process integration options (without seed train, non-optimised).

82 / 87
Gassner, M. and Maréchal F.  ECOS2010 proceedings, Suping Zang et al.  Energy and fuels 23, no. 3 (2009): 1759-1765	
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INPUT:	

10 MWdry BM	

15 % solid content

! Depleted gas are not sufficient to close the energy balance; 
! Considering a 94%vol methane rich crude product, about 8 % of the total massflow has to be burned 

in order to satisfy the energy demand of the process ;

8

SNG 6.2 MW

ELEC 0.25 MWe

 15% solids content in feedstock – 94% CH4  in crude SNG  	

 Sludge treatment 

New technology Hydrothermal gasification

Salts

Water

Gassner, Martin, and François Maréchal. “Thermo-economic Optimisation of the 
Polygeneration of Synthetic Natural Gas (SNG), Power and Heat from Lignocellulosic 
Biomass by Gasification and Methanation.” Energy and Environmental Science 5, no. 
2 (2012): 5768 – 5789.	
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gasification hydrothermale

Figure 6 – Schéma de procédé pour la production de gaz naturel de synthèse par gazéification hydrother-
male dans de l’eau supercritique [30].

le réacteur de gazéification catalytique, qui convertit la matière organique à 400�C en méthane
et dioxyde de carbone. Ce produit doit être ensuite séparé de l’eau et du CO2 afin d’être injecté
comme GNS sur le réseau de gaz naturel. En même temps, il est possible de récupérer une partie de
l’énergie mécanique du gaz à très haute pression de 300 bar, et d’utiliser le résidu de la séparation
afin de satisfaire les besoins en chaleur du procédé [30, 31].

A l’heure actuelle, le procédé de gazéification hydrothermale a été démontré au PSI à l’échelle
du pilote de laboratoire et pour certains types de biomasse (preuve du concept) [32]. Les résultats
étant prometteurs, une société spin-off (Hydromethan AG, Villigen) a été fondée pour amener à
maturité et commercialiser la technologie dans les années à venir. Les défis technologiques majeurs à
surmonter concernent la séparation et la récupération efficace des sels, la régénération du catalyseur
et le design intégré d’un procédé efficace à l’échelle industrielle.

Performances. Aucune installation à l’échelle pilote ou industrielle n’ayant été construite, les
performances résumées à la Table 8 pour différentes ressources se basent entièrement sur des
modèles calibrés au départ d’installations de laboratoire permettant de calculer les performances
du procédé intégré à l’échelle industrielle [30, 31]. Selon cette étude, la gazéification hydrothermale
peut être considéré comme une technologie qui permet de produire du GNS et de l’électricité à
haut rendement.

Taux Contenu en Rendements Invest-
d’humidité mat. organique GNS Electr.a issementb

Ressource % % (kg/kgsec) % % Me à 20 MWin

Déchets industriels
& alimentaires

50 à 75 >99 56 à 77 0 à 10 10.4 à 14.2

Bois 50 >99 50 à 65 4 à 13 12.7 à 17.7
Lisier 97 75 54 à 68 -1 à 3 21.9 à 24.6c

Boue d’épuration 95 63 40 à 57 -1 à 5 14.0 à 18.4
- après digestion 95 52 18 à 44 -1 à 8 16.7 à 19.4

a Bien que n’ayant pas été étudiée de manière systématique, des coefficients de performance de l’ordre de 5 à 6
ont été observés pour la substitution de la cogénération d’électricité par celle de chaleur.

b Selon [31], le coût d’investissement à d’autres échelles peut être calculé par l’Equation (5) avec des exposants c2
variant entre 0.6-0.8 en fonction de la configuration choisie.

c Le coût d’investissement plus élevé pour le lisier s’explique par la néccessité du traitement de l’eau par ultrafil-
tration et osmose inverse pour la récupération des engrais et la matière organique dissoute.

Table 8 – Performances attendues pour la gazéification hydrothermale en cas d’un taux de dilution de la
matière solide à l’entrée du procédé à 20% [31].
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Utilisation dans le transport

termes d’émissions de CO2 par km. En phase d’utilisation, seules les voitures électriques peuvent
atteindre de meilleurs rendements. Bien évidemment, la performance de ces dernières dépend de
la manière dont l’électricité est produite et qui sera discutée dans le paragraphe 3.2.

km/MJ l/100 kma gCO2/kmb

Carburant 2002c 2010d 2005e 2002c 2010d 2005e 2002c 2010d 2005e

Essence 0.475 0.625 0.362 6.60 5.02 8.66 160 120 205
Diesel 0.556 0.667 0.402 5.00 4.17 6.92 140 110 184
Gaz naturel comprimé 0.436 0.667 0.325 7.20 4.70 9.65 135 80 164
Voit. électrique 2.18 1.39 1.44 2.26 0 0

a Pour gaz naturel et électrique, l’equivalence essence est donnée.
b Sans chaîne de production du carburant et correction en équivalent CO2
c Nouvelles voitures, essence : direct injection spark ignition, diesel : direct injection compression ignition, gaz

naturel comprimé : port injection spark ignition. Données pour gaz, essence et diesel selon Edwards et al. [44],
électrique selon Eberhard and Tarpenning [45].

d Comme b, mais avec un moteur hybride
e Valeurs selon Ecoinvent Centre [46], [47]. Pour l’essence et le diesel, ceci correspond à la moyenne du parc de

voitures suisses.

Table 12 – Performances typiques (’tank-to-wheel’, c’est à dire en considérant seulement la phase d’utili-
sation du carburant, mais non sa production) de différentes motorisations pour le transport individuel.

2.1.4 Utilisation locale vs. distribution à travers le réseau de gaz

Afin de permettre une comparaison équitable de l’utilisation locale du biogaz sur le site de pro-
duction avec sa distribution par le réseau de gaz, il est nécessaire de tenir compte de l’intégration
du site, c’est-à-dire de la manière dont la demande d’énergie du digesteur de la Table 4 est satis-
faite. Contrairement à l’approche suivie par ECOINVENT Jungbluth et al. [10] qui considèrent
systématiquement que la chaleur requise est apportée par combustion de gaz naturel fossile, la
présente étude est basée sur les schémas d’intégration de la Figure 7 qui représentent mieux la
pratique suivie dans des installations réelles. Si le biogaz est utilisé localement, l’énergie requise
est soustraite soit de la production brute de chaleur dégagée par la combustion complète de biogaz
dans une chaudière à condensation (Fig. 7(a)), soit de la chaleur cogénérée dans un moteur adapté
au biogaz (Fig. 7(b)).

Les bilans des différentes filières présentées dans la Table 13 montrent qu’en moyenne, une unité
de biogaz brut permet de produire sur place aux environs de 0.75 unités de chaleur avec une légère
consommation d’électricité, ou de co-produire aux environs de 0.3 unités d’électricité (net) et 0.3
de chaleur.

L’injection, en revanche, consomme approximativement 0.09 unités d’électricité pour récupérer
0.75 unités de biogaz sous forme de gaz naturel injecté dans le réseau, le reste étant brûlé pour
chauffer le digesteur (Fig. 7(c)). Comme dans le système installé à Lavigny [16], le gaz résiduel est
utilisé à ces fins, et il n’y a donc aucune perte de méthane à l’atmosphère. On suppose dans ce cas,
que le système de conditionnement de gaz et le brûleur catalytique associé seront dimensionnés de
telle manière que le gaz résiduel fournira la chaleur requise par le digesteur.

(a) Chaudière à gaz (b) Moteur à gaz (c) Injection sur réseau

Figure 7 – Schémas d’intégration pour le calcul des bilans nets d’énergie de la Table 13.

Il convient de mentionner ici que des procédés plus efficaces que ceux présentés dans la Figure 7
et la Table 13 peuvent être mis en place et amélioreraient la performance des filières biogaz qui sera

18

Voiture électrique si GN à 80% !
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Le système global
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Stratégies de substitution

util. utilisation distribué
locale él./CHP  chaleur  transport
- SOFC (réseau) -  voiture électrique
- CC (sans cogén.) -  voiture électrique
moteur -  -  voiture électrique
- -  -  voiture gaz, hybride
- SOFC (maison) -  voiture électrique
- SOFC (réseau) PAC électrique -
- CC (avec cogén.) -  voiture électrique
moteur -  PAC électrique -
- moteur  -  voiture électrique
- -  PAC gaz  -
- SOFC (maison) PAC électrique -
- CC (sans cogén.) PAC électrique -
- turbine à gaz -  voiture électrique
- -  -  voiture gaz
- SOFC (réseau) -  -
moteur -  -  -
- CC (avec cogén.) PAC électrique -
- moteur  PAC électrique -
- SOFC (maison) -  -
- turbine à gaz PAC électrique -
chaud. -  -  -
- CC (avec cogén.) -  -
- moteur  -  -
- CC (sans cogén.) -  -
- turbine à gaz -  -
- -  chaudière -
- -  chaudière (gaz naturel)

Diminution du potentiel de réchauffement global [kgCO2−eq/MJ]
0 0.02 0.04 0.06 0.08 0.1 0.12 0.14

Distance parcouru [km/MJ]
0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7

scenario de substitution pour la chaleur

utilisation
transport

meilleur scénario de
pompe à achaleur

voiture à gaz, rendement moyen

pompes à chaleur
& voitures électriques

meilleur scénario de
substitution d’électricité

substitution d’électricité
& pompes à chaleur

utilisation dans chaudières

Production d’électricité et de chaleur [% du PCI]

 

 

−50 0 50 100 150

électricité
chaleur

Substitution par le Biogaz, UCTE mix
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More Sustainable energy systems

Electricity
SOFC-GT

4.7 l/100 km

WOOD2SNG

Wood

Natural
gas

District heating

Solar heat

Gas grid

Heat pump

Electrical grid

DHW & 
Heating

Hybrid SNG

1.9 kJ

 15 kJ

10 kJ

4 kJe

31 kJ

2.5 kJ

6 kJ

23 kJ

0.9 kJe

District heating

18 kJ

 15 kJ

Renovated 
building

Gas grid

CCGT

Electricity

Heat

Boiler

Natural Gas

7 l/100 km

27 kJ

9 kJ

53 kJ100

Electrical grid

Today

Sustainable 
Energy 
System

1 Swiss Family 
=  

2 ha forest
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The impact of the hidden fuel

Electricity
SOFC-GT

4.7 l/100 km

WOOD2SNG

Wood

Natural
gas

District heating

Solar heat

Gas grid

Heat pump

Electrical grid

DHW & 
Heating

Hybrid SNG

1.9 kJ

 15 kJ

10 kJ

4 kJe

31 kJ

2.5 kJ

6 kJ

23 kJ

0.9 kJe

District heating

18 kJ

 15 kJ

Renovated 
building

Gas grid

CCGT

Electricity

Heat

Boiler

Natural Gas

7 l/100 km

27 kJ

9 kJ

53 kJ100

Electrical grid

Today

• 45 kJ of renewable energy replaces 100 kJ of fossil fuel	

• Overall negative CO2 balance	


– Trees sucks CO2 from the atmosphere	

– CO2 sequestration or recycling !
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The Swiss Energy picture C
om

paraison de tous les agents énergétiques de la production à la consom
m

ation
8 

Utilisation totale onsommation finale
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0

       

0

0
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Chaleur à distance
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Fig. 5 Detailliertes Energieflussdiagramm der Schweiz 2011 (in TJ)
 Flux énergétique détaillé de la Suisse en 2011 (en TJ)
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Suisse 2011, adapted from  http://www.bundespublikationen.admin.ch/redirect.php?lang=fr&itemnumber=805.006.11
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One Swiss Energy picture for the 2000 W society
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Gassner, et al.  Energy and Environmental Science 4, no. 5 (2011): 1742–1758.
Marechal, Francois, Daniel Favrat, and Eberhard Jochem.  Resources, Conservation and Recycling 44, no. 3 (2005): 245–262.	
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Conclusion

• Infrastructure existante	

• Conversion efficace	


– Piles à combustible	

– Transport	


• Capture & sequestration du CO2	

– Intégration chauffage urbain	


• Bio gaz et bio SNG	

– Transport	

– Industrie	


• Stiockage long terme de l’électricté
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