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요 약

음식물류 폐기물, 가축 분뇨, 하수 슬러지 등 유기성 폐기물로부터 생산되는 바이오가스는 온실가스 저감이 가능한

대체 에너지원이다. 바이오가스를 연료로 사용할 경우 탄소중립으로 간주되며, 연소 후 이산화탄소를 포집하면 탄소

역배출(carbon negative emission)이 가능하다. 본 연구에서는 바이오가스의 정제 및 고질화, 가스엔진 및 가스터빈을

이용한 전기 생산, 매체순환연소(Chemical Looping Combustion, CLC)를 통한 전기 및 스팀 생산을 포함한 경제성 분

석을 수행하였다. 탄소중립 시나리오로는 정제 및 고질화된 바이오가스를 바이오메탄으로 판매하는 경우(Case 1)와 이를

연료로 전기를 생산(가스엔진 또는 가스터빈)하는 경우(Case 2)로 구성하였다. 탄소 역배출 시나리오는 가스엔진 또는

가스터빈으로 전기를 생산한 후 이산화탄소를 포집하는 경우(Case 3), 정제된 바이오가스를 CLC 연료로 사용하는 경

우(Case 4), 바이오메탄을 CLC 연료로 사용해 전기 또는 스팀을 생산, 판매하는 경우(Case 5)로 구성하였다. 분석에는

투자비, 운영비, 원료비를 포함하였으며, 제품은 바이오메탄(800원/Nm3), 전기(204.2원/kWh), 스팀(60,000원/톤), 탄소

배출권(12원/kgCO
2
), 액화 CO

2
(25원/kgCO

2
)로 가정하였다. 모든 규모(3, 15, 30 MWth)에서 바이오메탄 직접 판매가 가

장 수익성이 높았으며, CLC를 활용한 탄소 역배출은 15 MWth 이상에서 경제성이 확보되었다. CLC가 바이오메탄 직

접 판매보다 더 높은 수익을 내기 위해서는, 스팀 가격이 70,000~76,000원/톤 또는 탄소배출권 가격이 80~120원/kgCO
2

수준까지 상승해야 함을 민감도 분석을 통해 확인하였다.

Abstract  Biogas, produced from organic waste such as food waste, livestock manure, and sewage sludge, can serve

as an alternative energy source that reduces greenhouse gas emissions. Using biogas as a fuel is considered carbon-

neutral and capturing carbon dioxide (CO
2
) after combustion enables carbon negative emission. This study conducted an

economic analysis of biogas utilization, covering purification and upgrading, electricity generation using gas engines,

gas turbines, and chemical looping combustion (CLC), as well as steam production via CLC. The carbon-neutral scenarios

included the sale of upgraded biogas as biomethane (Case 1) and electricity generation using biomethane in gas engines

or gas turbines (Case 2). Carbon negative emission scenarios were defined as electricity generation using gas engines or

turbines with CO
2
 capture (Case 3), the use of purified biogas in CLC (Case 4), and the use of biomethane in CLC to produce

and sell electricity or steam (Case 5). The analysis included investment, operating, and feedstock costs. Evaluated products

were biomethane (800 KRW/Nm³), electricity (204.2 KRW/kWh), steam (60,000 KRW/ton), carbon credit (12 KRW/

kgCO
2
), and liquefied CO

2
 (25 KRW/kgCO

2
). Direct biomethane sales showed the highest profit at all scales (3, 15, 30

MW
th

). Carbon negative emission scenario using CLC became viable at 15 MW
th

 or larger, with the best result from
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biomethane-fueled CLC producing and selling steam. For CLC to outperform biomethane sales, steam must reach

70,000~76,000 KRW/ton or carbon credit 80-120 KRW/kgCO
2
.
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1. 서 론

인간 활동에 의해 지구 평균 기온은 산업화 이전에 대비하여 약

0.8~1.2℃ 상승하였고, 온도 상승 속도는 점점 더 증가하고 있다 [1].

이러한 추세가 지속된다면 2030~2052년 사이에 기후변화로 인한

온도 상승은 1.5℃를 초과할 전망이다. 지구 평균 기온 상승은 기

상이변과 수자원 고갈, 해양 생태계 교란 및 농업 생산성 저하 등

다양한 방식으로 인류와 자연에 복합적인 위협을 가하고 있다. 지

구 평균 기온의 증가는 인간 활동으로 배출되는 온실가스에 의한

것이 확실하다[1]. 인류는 활동 과정에서 전기와 열에너지를 소비

하며, 이러한 에너지는 주로 화석연료의 연소를 통해 생산되고, 최

종적으로 이산화탄소를 배출한다. 아직 화석연료를 이용한 에너지

생산이 필수적이지만, 그 양을 점차 줄이기 위해 재생에너지가 개

발되고 있으며, 그중 하나인 바이오가스는 화석연료를 대체함으로

써 온실가스 배출을 감축할 수 있어 그 미래가 유망하다[2].

바이오가스는 음식물류의 폐기물, 가축분뇨, 하수 찌꺼기와 같은

유기성폐기물이 공기가 없는 상태에서 미생물에 의해 분해되는 과

정에서 생산되는 가스이다[3]. 유기성폐기물의 종류에 따라 생산되는

가스 조성에 차이가 있지만, 약 50~60%의 메탄(CH
4
)과 30~40%의

이산화탄소(CO
2
), 그 외에 소량의 황화수소(H

2
S), 산소(O

2
), 수분

(H
2
O), 실록세인(Si

2
O) 등을 포함하고 있다[4-7]. 바이오가스 내 소

량의 불순물들은 배관과 설비의 부식 및 후단 장비의 효율 저하를

초래하므로 안전하게 사용하기 위해서는 정제(purification) 과정이

필수적이며[8-10], 높은 수준의 에너지로 활용하기 위해 바이오가

스를 고질화(upgrading) 하기도 한다[5,7,11,12]. 정제, 고질화한 바

이오가스는 바이오메탄(Biomethane)으로 명명되며, 이는 도시가스

품질 기준을 만족하는 경우 도시가스 공급망에 공급되거나, 차량

연료, 소화조 열원, 발전용 연료, 도심 지역 열 공급 등 다양한 용도

로 활용될 수 있다. 하지만, 바이오가스의 고질화 과정에 비용이 소

요되고, 고질화 후에도 도시가스로 공급하기 위해서는 발열량 조절

을 위해 프로판을 추가하는 비용 등이 소요되며, 도시가스 회사와

의 공급계약량 이상으로 생산되는 바이오가스는 소각하여 처리할

수밖에 없으므로, 단순히 소각하는 경우가 많아서, 그 활용 수준이

낮다[13]. 국내에서는 매년 6천만 Nm3의 바이오가스가 미활용되고,

단순히 소각된다(43 MW
th

 규모, 17%, 자체 이용 31%, 발전 14%,

가스 외부 공급 28%, 스팀 외부 공급 10%) [14]. 최근에 유기성 폐

자원을 활용한 바이오가스의 생산 및 이용 촉진법이 시행됨에 따라

지자체뿐만 아니라 민간 부분에서도 바이오가스 생산이 의무화

(2050년까지 공공, 민간 모두 유기성 폐자원 물량의 80%)되고 있어서,

바이오가스를 활용하는 방안에 관한 관심이 높아지고 있다[15,16].

바이오가스 생산량이 증가할수록 외부에 판매하여 수익을 창출

하기 수월하다. 가장 쉬운 방법으로 바이오가스를 바이오메탄으로

전환하여 도시가스 공급망에 판매할 수 있다. 또한, 바이오메탄을

이용하여 가스엔진 또는 가스터빈으로 전기를 생산하면 재생에너

지인증서(REC, Renewable Energy Certificate)를 받을 수 있으므로

높은 가격에 전기를 판매할 수 있다. 한편, 바이오가스를 이용하는

새로운 방법으로 매체순환연소가 있다. 매체순환연소는 산소전달

입자로 불리는 금속의 산화-환원 반응을 통해 공기 중의 산소를 하

나의 반응기에서 다른 반응기로 전달하여, 연료와 산소전달입자 내

산소가 반응하는 순산소연소 기술로, 연료가 연소하며 발생하는 열

을 이용하여 스팀을 생산하거나 그 스팀으로 스팀터빈을 구동하여

전기를 생산할 수 있다[17-21]. 매체순환연소에서는 연료가 산소전

달입자의 순수한 산소와 반응하므로 배출되는 기체 중 수증기만을

응축시키면 고농도의 이산화탄소를 별도의 분리 설비 없이 원천 분

리할 수 있는 장점이 있다. 따라서 바이오가스를 매체순환연소에

사용하면, 스팀 또는 전기를 생산함과 동시에 고농도의 이산화탄소

도 얻을 수 있다. 바이오가스 연소로 인해 배출되는 이산화탄소는

0으로 취급(탄소중립, carbon-neutral)되므로 연료가 연소한 후에 배

출되는 이산화탄소까지 포집한다면, 탄소 역배출(carbon negative

emission)을 달성할 수 있다. 즉, 탄소배출권 거래제를 시행하고 있는

경우에는, 포집된 이산화탄소를 판매할 수 있음과 동시에 탄소배출

권도 판매할 수 있다.

본 연구는 바이오가스를 정제하고 고질화하여 연료화하는 과정

에서부터, 이를 활용한 가스엔진, 가스터빈, 그리고 매체순환연소를

고려하여, 바이오가스 활용 모델을 수립하고 경제성 평가 및 민감

도 분석을 수행하는 것을 목적으로 하였다. 판매할 수 있는 제품으

로는 바이오메탄, 스팀, 전기, 액화된 이산화탄소, 탄소배출권을 고

려하였다. 경제성분석은 이산화탄소 포집 여부에 따라 탄소중립 시

나리오와 탄소 역배출 시나리오로 구분하여 수행하였고, 특히 탄소

역배출이 탄소중립과 동등한 경제성을 확보하기 위한 조건을 확인

하기 위해 민감도분석을 수행하였다. 유기성 폐자원을 활용한 바이

오가스의 생산 및 이용 촉진법 시행에 따라 국내에서는 음식물류의

폐기물, 가축분뇨, 하수찌꺼기 중 2종 이상을 한 시설에서 처리하는

통합 바이오가스 생산 시범단지를 계획하고 있으며, 이 시범단지의

바이오가스 생산 규모는 0.15~6.2 MW
th 

[15]수준이다. 전국적으로

약 43 MW
th
의 바이오가스가 미활용되고 있으므로, 본 연구에서는

3, 15, 30 MW
th

 규모의 바이오가스 활용을 주요 분석 대상으로 하

였다.

2. 방 법

국민의 생활 수준이 향상됨에 따라 폐자원 배출량이 증가하고 있

어서, 이를 활용한 바이오가스 생산량도 증가하고 있다[14]. 바이오

가스는 폐자원에서 유래하여, 이를 원료로 활용하는 것만으로도 직,

간접적으로 화석연료를 대체하는 효과가 있다[22,23]. 그러나 바이

오가스도 연소 후에 이산화탄소를 배출하므로, 적극적인 온실가스

감축을 달성하기 위해서는 이산화탄소 포집이 병행되어야 한다. 이에

본 연구에서는 Fig. 1과 같이 바이오가스 활용 모델을 수립했다.

바이오가스에는 소량이지만 장치 부식에 영향을 줄 수 있는 황화

수소, 실록세인 등의 불순물이 포함되어 있다[8-10]. 이러한 불순물은

장비 손상 및 유지, 보수 비용 증가를 초래하므로 바이오가스를 안

전하게 사용하기 위해서 정제 공정이 필수적이다. 또한, 바이오가

스 내 연료로서 작용하지 않는 이산화탄소를 제거하여 메탄 농도를

95% 이상으로 높이는 고질화 과정을 거칠 경우, 고질화 설비 사용
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에 따른 추가 비용이 발생하지만, 활용할 수 있는 기술 선택의 폭이

넓어지는 장점이 있다. 바이오메탄은 도시가스 공급망에 직접 연결

하여 판매(Case 1)하거나, 가스엔진 또는 가스터빈의 연료(Case 2)

로 사용될 수 있으며, 매체순환연소의 연료(Case 5)로도 사용할 수

있다. 

가스엔진 및 가스터빈에서는 바이오메탄의 연소 과정에서 이산

화탄소를 배출하므로 이를 포집하기 위해서는 별도의 설비와 비용

이 필요하다(Case 3). 반면, 매체순환연소는 연료가 산소전달입자

와 직접 반응하여 고농도의 이산화탄소가 원천 분리되므로, 별도의

포집 설비 없이 이산화탄소를 포집할 수 있다. 매체순환연소의 경

우 정제된 바이오가스도 연료로 사용(Case 4)할 수 있으며, 이 경우

고질화 설비에 대한 투자비 및 운영비를 절감할 수 있었다. 하지만,

다량의 이산화탄소를 포함하고 있어 전체 공정의 규모가 커지고,

스팀 및 전기 생산에 불리할 수 있다. 

본 연구에서는 바이오가스 활용 시 이산화탄소 포집을 고려하지

않는 탄소중립 시나리오(Case 1, 2)와 이산화탄소 포집을 포함하는

탄소 역배출 시나리오(Case 3, 4, 5)를 구분하여 비교, 분석하였다.

경제성 분석은 모두 원화를 기준으로 하였다(1$=1,400원, 1€

=1,500원).

2-1. 바이오가스 정제와 고질화

바이오가스를 고품질의 에너지원으로 안정적이고 효율적으로 사

용하기 위해서는 바이오가스에 포함된 이산화탄소, 황화수소, 암모

니아, 수소 등의 비연료성 성분을 제거하는 정제 및 고질화 공정을

거쳐야 한다. 상용화된 정제 기술로는 흡수법 및 흡착법이 주로 사

용되며, 고질화 기술에는 흡수, 흡착, 막 분리, 심냉 분리 기술 등이

사용되고 있다[7,24]. 이 중 정제 공정에서는 황화수소 제거에 가장

큰 비용이 소요되므로, 본 연구에서는 황화수소 제거 공정을 정제

비용의 평가 기준으로 고려하였다. 황화수소 제거는 Hullu 등 [24]

이 제안한 iron-chelated solution 공정을 기반으로 하였다. Fig. 2는

Starr 등 [25], Tajima 등 [26], Allegue와 Hinge [27]가 보고한 바이

오가스 유량에 따른 정제 공정의 투자비와 운영비 자료를 나타낸

것으로, 본 연구에서는 해당 자료를 기반으로 회귀 분석을 수행하

여 바이오가스 유량에 따른 정제 비용을 추정하였다.

불순물을 정제한 이후에도 바이오가스에는 약 40%의 이산화탄

소가 포함되어 있다. 이산화탄소는 불활성 기체로 부식에는 영향을

미치지 않지만, 후단 장치의 규모를 증가시키고, 시스템 효율을 저

하한다. 따라서, 이산화탄소를 분리하여 95% 이상의 메탄 농도를

갖는 바이오메탄으로 전환하는 것이 활용 측면에서 유리하다[28].

고질화 공정은 정제 공정을 선행 단계로 포함하므로, 고질화 설비

Fig. 1. Diagram of biogas utilization model.
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Fig. 2. Investment and operating costs of purification facilities according to biogas flow rate.

Fig. 3. Investment and operating costs according to biogas flow rate: (a) investment cost for water scrubbing, (b) operating cost for water

scrubbing, (c) investment cost for membrane separation, (d) operating cost for membrane separation.
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의 투자비 및 운영비에는 정제 비용이 포함된다. Fig. 3은 다양한

선행 연구([25-27, 29-31])에서 보고된 자료를 바탕으로, 바이오가

스 유량에 따른 물 흡수법과 막 분리법의 투자비와 운영비를 나타

낸다. 본 연구에서는 해당 자료를 기반으로 회귀 분석을 수행하여

바이오가스 유량에 따른 고질화 비용을 추정하였다. 정제 공정이

포함되지 않는 자료는 분석에서 제외하였다. 경제성분석에서는 투

자비와 운영비 측면에서 상대적으로 비용이 적은 물 흡수법을 기준

기술로 채택하였으며(Fig. 3), 정제된 바이오가스와 바이오메탄의

조성을 Table 1과 같이 가정하였다.

2-2. 바이오가스 활용

조 등 [28]은 바이오가스를 연료로 사용하는 가스엔진 및 가스터

빈 기반의 발전 시스템에 대한 비교 및 분석하고, 이에 따른 투자비

와 운영비를 상세히 보고하였다. 바이오메탄은 천연가스와 유사하

므로, 기존 천연가스 기반의 발전 설비에 적용이 가능하였다 [28].

0.11~3.0 MW 수준의 중소형 규모 발전 시스템에서는 주로 가스엔

진이 사용되며, 발전 효율은 30~42% 수준이었다. 가스엔진은 상대

적으로 소형 설비로, 투자비는 540,000~1,485,000원/kW로 낮지만,

유지 및 관리비는 14~27원/kWh로 높은 편이었다. 반면, 3~15 MW

규모의 중대형 설비에는 가스터빈이 주로 적용되며, 발전 효율은

25~40% 수준이다. 가스터빈의 투자비는 1,215,000~2,025,000원/kW

로 가스엔진보다 높아 보이지만, 동일 용량 기준으로 환산하면 더

낮은 수준이며, 유지 및 관리비도 7~14원/kWh로 낮았다. 본 연구

에서는 조 등[28]이 보고한 투자비와 운영비 자료를 기반으로 3

MW
th
 규모에서는 가스엔진, 15 MW

th
 및 30 MW

th
에는 가스터빈을

적용하는 것으로 고려하였다. 조 등 [28]의 보고에 나타난 발전 규

모 및 발전 효율 자료를 이용하여 투자비 및 운영비를 선형적으로

계산하였다(Table 2).

매체순환연소는 금속의 산화-환원 반응을 이용한, 순산소연소 방

식의 기술이다[17-21]. 이 기술은 연료의 연소 열을 활용하여 스팀을

생산하거나, 스팀터빈을 통해 전기를 생산할 수 있다. 매체순환연

소에서 이산화탄소가 원천적으로 분리되기 위해서는 연료가 완전

히 연소하여 모든 탄소 성분이 이산화탄소로 전환되고, 나머지는

수증기만 있어야 한다. 한국전력공사 전력연구원에서 개발한 산소

전달입자가 바이오가스를 연소시키기에 적합한지 평가하였다. Fig. 4

에는 산소전달입자의 성능을 평가하기 위한 기포 유동층 반응기와

산소전달입자의 현미경 사진을 나타내었다[32].

실험에서는 먼저 공기를 주입하여 산소전달입자를 완전히 산화

시키고, 상압, 고온 유동층 반응기(직경 0.05 m, 높이 0.8 m)를 이

용하여 연료인 메탄의 농도를 변화시키며 연소 특성을 평가했다.

반응 후 배출가스 중 메탄과 이산화탄소의 농도를 가스 분석기로

측정하고, 이를 바탕으로 연료 전환율과 이산화탄소 선택도를 계산

하였다[32]. 연료 전환율은 주입된 메탄 중 실제로 반응한 비율을

나타내며, 이산화탄소 선택도는 전환된 메탄 중 이산화탄소로 전환

되는 비율을 나타낸다. 두 지표가 100%에 가까울수록 연료가 완전

히 연소한 것이다. Fig. 5에 나타낸 것과 같이, 반응기 온도 850℃

(기체 유속 0.07 m/s)에서 메탄 농도를 변화시킨 모든 조건에서 연

료 전환율과 이산화탄소 선택도가 100%이었다. 정제된 바이오가

스 및 바이오메탄 모두 매체순환연소에서 완전히 연소할 수 있음을

알 수 있다.

Table 1. Gas composition of purified and upgraded biogas

Gas 

composition
Unit Purified biogas

Purified and

Upgraded biogas

CH
4

[%] 60.9 98.2

CO
2

[%] 38.6 1.0

O
2

[%] 0.25 0.4

H
2
O [%] 0.25 0.4

H
2
S [%] 0 0

Table 2. Performance and cost comparison of gas engines and gas turbines by biogas utilization scale

Properties Unit
Scale

3 MW
th

15 MW
th

30 MW
th

Power generation [-] Gas engines Gas turbines Gas turbines

Efficiency [%] 34.7 25.6 35.2

Investment cost [KRW] 0.81 billion 8.40 billion 16.3 billion

Operating cost [KRW/kWh] 20.8 15.9 9.8

Fig. 4. Schematic diagram of the oxygen carrier evaluation reactor and microscopic image of oxygen carrier.
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상용모사기(Asepn)를 활용한 기존 천연가스 기반 100 MW
th

 매

체순환연소 복합발전 공정 성능 모사 결과 [18]를 참고하여, 바이오

가스를 사용하는 매체순환연소 시스템에 대해 바이오가스 고질화

여부 및 공정 규모에 따른 모사를 하였다(Fig. 6). 연료의 연료전환

율은 100%(Fig. 5)로 설정하였고, 공정의 구성 및 계산에 사용된

입력 변수는 Table 3에 요약하였다. 공정은 기체 압축기, 예열기, 매

체순환연소 반응기, 폐열회수보일러, 스팀터빈 등으로 구성되며, 예

열기는 외부 열원 없이 매체순환연소 공정에서 생성된 열을 재활용

하는 방식으로 설계하였다. 원료 유입량은 기존 문헌과 같이 저위

발열량 기준으로 적용하였다. 발전에서 스팀터빈 작동을 위한 증기의

온도와 압력을 발전 규모에 따라 다르게 적용하였고 [33], 스팀을

생산한 후 전기를 생산하는 것이 아닌 직접 판매하는 것도 함께 고

려했다. 이 경우, 산업현장에서 통상적으로 거래되는 스팀 조건(20

bar-g, 250℃) [34]을 기준으로 하였다. Table 4는 바이오가스 사용

규모와 고질화 여부에 따라 전기를 생산할 때 스팀터빈 조건 및 발

전 효율과 스팀을 판매할 때 스팀 조건, 생산량, 소비 전력을 요약

하였다. 정제된 바이오가스보다 바이오메탄을 사용할 때 더 높은

발전 효율과 스팀 생산량을 보였다. 이는 동일한 열량 기준에서 요

구되는 기체 유량이 바이오메탄보다 정제된 바이오가스가 더 커서,

압축 및 예열에 더 많은 에너지가 소모되기 때문이었다(3 MW
th

 기

준, 바이오메탄 309 Nm3/h, 바이오가스 498 Nm3/h).

한국에너지기술연구원에서는 매체순환연소를 지속적으로 개발

하고 있으며(50 kW
th

[17], 200 kW
th

, 0.5 MW
th

, 3 MW
th

[21]) 실험

실 규모 및 파일럿 규모의 연구 과정에서 소요된 각 설비의 건설비

용 및 운영비용을 바탕으로 매체순환연소의 투자비와 운영비를 계

산하였다. 매체순환연소의 투자비로 공정 설치 비용과 산소전달입

자의 초기 투입 비용을 고려하였다. 공정 설치 비용으로 50 kW
th

, 2

억원; 200 kW
th

, 5억원; 0.5 MW
th

, 20억원; 3 MW
th

, 80억원이 소

모되었다. 대량 생산되는 산소전달입자는 1톤에 1.2억원으로 고려

하였다. 운영비는 일반 관리 소모비용, 산소전달입자 손실, 인건비

로 구성된다. 일반 관리 소모비용은 공정 설치 비용의 6% [35]로

산정하였고, 산소전달입자의 연간 손실률은 2%/년(0.5 MW
th

 매체

순환연소의 입자 마모 손실율, 0.000216%/h)으로 설정하였다. 산소

전달입자는 강한 강도[34]를 갖고 있어서 마모로 인한 입자 손실이

적었다. 인건비는 순환유동층 공정의 높은 운전 난이도를 고려하여,

상용 공정에서도 4조 2교대 기준 총 8명의 운전 인력이 필요한 것

으로 하였다. 인건비는 앞선 문헌[24]과 같게 가정하였다(1인

Fig. 5. Fuel conversion and CO
2
 selectivity based on CH

4
 concen-

tration (Oxygen carrier).

Table 3. Input data for biogas-fueled chemical looping combustion

Item Purified biogas Biomethane

Capacity

Power [MW
th

] 3 15 30 3 15 30

Input flow rate into FR [Nm3/h] 499 2495 4990 311 1555 3110

Reaction parameters

Gas yield in FR [-] 1.00

Solid conversion in AR [-] 0.98

Solid conversion in FR [-] 0.88

Solid conversion difference [-] 0.10

Operating conditions

AR temperature [℃] 880

FR temperature [℃] 850

Operating pressure [bar] 1.1

Bed mass in AR [ton] 1.7 8.9 17.8 1.7 8.9 17.8

Bed mass in FR [ton] 13.5 67 135 13.5 67 135

Solid circulation rate [kg/s] 11 55 110 11 55 110

AR: air reactor, FR: Fuel reactor
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Fig. 6. Biogas-fueled chemical looping combustion.
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50,000€/년, 1€=1500원). 3 MW
th

 규모의 매체순환연소에서도 판

매할 수 있는 수준의 스팀이 생산되었다[21]. 스팀터빈을 이용하여

전기를 생산할 때 스팀터빈 가격($600/kW) [37]을 투자비에 포함

하였다.

Fig. 7은 바이오가스 처리 규모에 따라 매체순환연소의 투자비와

운영비를 나타낸다. 기초 회귀 분석 결과, 바이오가스 유량에 대한

투자비 추정의 지수 승이 0.85로 나타났으나, 매체순환연소는 아직

연구, 개발 단계에 있기 때문에 해당 값은 과도하게 계산된 것으로

판단하였다. 이에 따라 설비 규모 확대 시 비용 증가율을 완화하기

위해, 공정 설계 분야에서 일반적으로 적용되는 0.6법칙[38]을 적용

하여, 지수 승 0.6으로 수정한 후 회귀 분석을 수행하였다.

2-3. 이산화탄소 포집 및 압축, 액화 비용

매체순환연소에서는 산소전달입자를 통해 산소가 연료에 직접

제공되므로 별도의 포집 설비 없이도 이산화탄소가 원천 분리된다.

하지만, 가스엔진이나 가스터빈에서는 연료가 연소한 후에 배출되

는 가스에서 이산화탄소를 별도로 포집 해야 한다. 매체순환연소와

동등하게 비교하기 위해 가스엔진 또는 가스터빈을 사용할 때 이산

화탄소 포집 설비를 사용하는 것으로 하였다. 가스엔진에서는 완전

히 연소하는 양론적 비보다 출력이 좋은 20% 과잉 공기[5]를 사용

하였으며, 가스터빈에서는 터빈의 한계 온도를 유지하는 데 필요한

과잉 공기를 사용하였다. 

기존 문헌에서 배출가스 내 이산화탄소 농도에 따라 연소 후 이

산화탄소 포집 공정 비용이 달라진다고 보고된다[39,40]. 석탄 화력

발전소의 배기가스 내 이산화탄소 농도는 12~15%이었고, 천연가스

복합 화력발전소의 배기가스 내 이산화탄소 농도는 3~5%이다. 석탄

화력발전소에서 이산화탄소 포집 비용은 $50~72/tCO
2
이었고, 천연

가스 복합 화력발전소에서 이산화탄소 포집 비용은 $60~90/tCO
2

이었다[39]. 이산화탄소 농도가 낮을수록 선택적으로 이산화탄소를

포집하기 어렵고, 필요한 공정의 크기가 커서 이산화탄소 포집 비

Table 4. Steam conditions and power generation efficiency of chemical looping combustion

Power generation Unit 3 MW
th

15 MW
th

30 MW
th

Steam temperature [℃] 425 500 550

Steam pressure [MpaG] 4.0 5.0 5.0

Power generation efficiency

 Purified biogas [%] 33.8 35.7 36.6

 Biomethane [%] 34.7 36.8 37.5

Steam generation Unit 3 MW
th

15 MW
th

30 MW
th

Steam quality [-] 250℃, 20 barg

Purified biogas

 Produced steam [ton/h] 3.806 19.032 38.064

 Consumption power [MW] 0.0190 0.0878 0.1628

Biomethane

 Produced steam [ton/h] 3.909 19.543 39.087

 Consumption power [MW] 0.0187 0.0860 0.1592

Fig. 7. Investment costs of chemical looping combustion according to biogas flow rate.
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용이 증가하였다. 이산화탄소 포집 비용은 이산화탄소 농도에 영향을

크게 받으며, 그 경향은 Fig. 8과 같았다. 가스엔진에서 배출되는 이

산화탄소 농도는 8.1%이었고, 가스터빈에서 배출되는 이산화탄소 농

도는 4.0%[40]이었다. 이산화탄소 포집 비용을 각각 95원/kgCO
2
,

112원/kgCO
2
로 가정하였다.

포집된 이산화탄소를 판매하기 위해서는 압축 및 액화 공정이 필

수적이다. 양 등[41]은 상용모사기(Aspen)를 활용하여 이산화탄소

수송을 위한 압축 및 액화 공정에 대한 설계와 처리 용량에 따른 경

제성분석을 수행하였다. 해당 연구는 500 MW급 발전소 규모를 기

준으로 분석되었기 때문에, 본 연구에서는 처리 용량의 차이를 고

려하여, 이산화탄소 처리 용량에 따라 0.6법칙[38]을 이용하여 투자

비를 다시 산정하였다. 이산화탄소 압축 및 액화 공정에 필요한 전

기량(102.2 kWh/tCO
2
)은 동일하다고 가정하였고, 모든 시나리오에

같게 적용하였다.

2-4. 제품 가격

바이오가스는 유기성폐기물에서 생산되는 것으로 그 자체만으로도

친환경적이어서, 이산화탄소 배출이 없는 것으로 가정할 수 있는

자원이다. 바이오가스를 정제, 고질화하여 도시가스 공급 규정[42]을

충족할 경우, 바이오메탄은 도시가스 공급망(천연가스, 800원/Nm3)

[43]에 연결하여 판매할 수 있다. 바이오가스를 활용한 발전은 재생에

너지로 분류되어, 전기를 재생에너지 공급인증서가 포함된 가격

(2024년 평균 가격, REC 가중치 1.0, 204.2원/kWh [44,45])으로 전

력망에 판매할 수 있다고 하였다. 매체순환연소를 활용할 때는 스

팀터빈을 통해 전력을 생산하거나, 산업현장에 스팀을 직접 판매하는

시나리오도 고려하였다. 산업용으로 판매되는 스팀 조건은 250℃,

20 bar-g이며, 평균 판매 가격을 60,000원/톤으로 하였다[46]. 발전

후 포집된 이산화탄소는 압축, 액화 과정을 거쳐 액화 이산화탄소로

판매할 수 있었다. 국내에는 약 15개의 액화탄산 제조업체가 있으

며[47], 연간 소비량은 약 70만톤이다[48]. 이 중 50%는 공업용, 17%

는 식음료용, 20%는 드라이아이스, 5%는 반도체 세정, 8%는 기타

냉동용으로 사용된다. 대표 업체인 태경케미컬은 액화 이산화탄소

의 원료 가격을 25원/kgCO
2
로 보고하였다[49]. 이와 별도로, 온실

가스 배출권 거래제에서는 정부가 사업장에 할당한 온실가스 배출

한도 초과분에 대해 배출권 거래를 허용하고 있다[50]. 즉, 할당량

보다 이산화탄소를 덜 배출한 사업장이 남는 배출권을 판매할 수

있는 구조이다. 바이오가스는 폐기물 유래 자원으로, 이를 활용한

발전에서 발생하는 이산화탄소는 배출량으로 간주하지 않는다. 하

지만, 이산화탄소를 포집하면 탄소 역배출이므로 탄소배출권을 판

매할 수 있다. 우리나라의 이산화탄소 배출권 거래가격은 12~35원/

Fig. 8. Effect of CO
2
 concentration in flue gas on carbon dioxide capture cost.

Table 5. Assumed product prices used in economic analysis

Product Unit Price

Biomethane [KRW/Nm3] 800

Electricity (SMP1 + REC2) [KRW/kWh] 204.2 (128+76.2)

Steam3 [KRW/ton] 60,000

Liquefied CO
2

[KRW/kgCO
2
] 25

Carbon credit3 [KRW/kgCO
2
] 12-35 (Korea) 86-144 (EU)

1System Marginal Price, 2Renewable Energy Certificate (Bioenergy = 1.0)
3Steam and carbon credit prices were used for sensitivity analysis
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kgCO
2
 수준이며, 유럽연합은 86~144원/kgCO

2
로 3배 이상 높은 가

격 수준을 유지하고 있다. Table 5에 바이오가스를 활용하여 확보

할 수 있는 제품의 가격을 요약하였으며 스팀과 탄소배출권 가격을

민감도분석에 이용하였다.

3. 결과 및 고찰

3-1. 탄소중립 시나리오(Case 1, 2)

Table 6은 바이오가스 사용 규모에 따른 경제성분석 결과를 나타

낸 것으로, 바이오메탄을 직접 판매하는 경우(Case 1)와 가스엔진

또는 가스터빈을 활용하여 전기를 생산, 판매하는 경우(Case 2)를

비교하였다. Case 1에서는 바이오가스를 정제 및 고질화하여 도시

가스 수준의 바이오메탄으로 전환한 후, 이를 직접 판매하는 시나

리오를 가정하였다. 이 과정에서 발생하는 고농도 이산화탄소는 압

축 및 액화하여 판매가 가능하며, 탄소배출권도 함께 판매할 수 있는

것으로 가정하였다. Case 2에서는 고질화한 바이오메탄을 연료로

사용하여, 가스엔진(3 MW
th

) 또는 가스터빈(15, 30 MW
th

)을 통해

전기를 생산하고 판매하는 시나리오를 구성하였다. 이 경우에도 고

질화 과정에서 발생하는 이산화탄소 및 탄소배출권의 판매를 고려

하였다. 바이오메탄과 전기 모두 판매가 가능한 것으로 설정하였고,

도시가스 배관망 또는 전력망에 직접 연결하기 위한 기반 시설 구

축 비용은 분석에서 제외했다. 소규모일수록 가스엔진 및 가스터빈의

발전 효율이 낮았으며, 비록 바이오가스로 생산되는 전기는 재생에

너지 공급인증서를 확보할 수 있어서 상대적으로 높은 단가에 판매

할 수 있었으나, 전력 생산 설비의 투자비 및 운영비를 감당하기에는

부족하였다. 결과적으로, 모든 분석 규모에서 가스엔진 또는 가스

터빈을 이용한 전력 생산 방식(Case 2)보다 바이오메탄을 직접 판

매하는 방식(Case 1)의 순이익이 더 높았다.

3-2. 탄소 역배출 시나리오(Case 3, 4, 5)

Table 7은 3 MW
th

 규모의 바이오가스를 활용하여 탄소 역배출을

달성하는 이산화탄소 포집 장치가 있는 가스엔진(Case 3)과 매체순

환연소(Case 4, 5)에 대한 경제성 평가 결과를 나타낸다. 매체순환

연소에서는 바이오메탄뿐만 아니라 정제된 바이오가스도 연료로

사용할 수 있다. 다만, 정제된 바이오가스는 약 40%의 불필요한 이

산화탄소를 포함하고 있어 장치 규모가 커지고, 공정 효율이 저하

되는 단점이 있었다. 그러나 고질화가 필요 없어서 고질화 설비 비

용 및 운영비 절감 효과가 있었다. 매체순환연소에서 스팀터빈을

통해 전기를 생산하는 방식 이외에도 스팀을 직접 판매하는 대안도

검토하였다. 3 MW
th

 규모에서는 Case 3, 4, 5 모두 순이익 확보가

어려웠다. Case 3의 경우에는 이산화탄소 포집에 소모되는 비용이

커서 경제성이 부족하였고, Case 4 및 Case 5는 초기 투자비 및 운

영비가 비싸서 수익성이 확보되지 않았다.

매체순환연소에서는 정제된 바이오가스를 사용하는 경우(Case

4)와 바이오메탄을 사용하는 경우(Case 5)를 비교하고, 각각의 경우

에 대해 생산된 스팀을 이용하여 전기를 판매하는 시나리오(Case

4.1, Case 5.1)와 스팀을 직접 판매하는 시나리오(Case 4.2, Case

5.2)를 구분하여 분석하였다. 정제된 바이오가스를 사용하는 것보

다 바이오메탄을 사용하는 방식이 경제적으로 더 유리하였다. 이는

고질화에 필요한 추가 비용보다, 정제된 바이오가스를 사용할 때

Table 6. Economic analysis of biogas utilization for a carbon-neutral scenario

Items Unit (Case 1) Biomethane (Case 2) Gas engines or Gas turbines

Scale [MW
th

] 3 15 30 3 15 30

Investment costs

 Purification and upgrading [m KRW] 2289 4394 5820 2289 4394 5820

 Gas engine or gas turbine [m KRW] 810 8401 16300

 Liquefied CO
2

[m KRW] 832 2203 3342 832 2203 3342

Operating costs

 Purification and upgrading [m KRW/year] 380 721 949 379 721 949

 Gas engine or gas turbine [m KRW/year] 171 482 817

Product

 Biomethane [m Nm3/year] 2.7 13 26.7

 Electricity [GWh/year] 9.1 33.6 92.5

 Liquefied CO
2

[tCO
2
/year] 3080 15603 31257 3080 15603 31257

Incomes

 Biomethane [m KRW/year] 2158 10705 21390

 Electricity [m KRW/year] 1860 6879 18896

 Liquefied CO
2

[m KRW/year] 77 390 781 77 390 781

 Carbon credit [m KRW/year] 37 187 375 37 187 375

Investment costs [m KRW] 3121 6598 9162 3932 15000 25463

[m KRW/year] 156 330 458 196 750 1273

Operating costs [m KRW/year] 379 721 949 550 1202 1767

Feedstock cost [m KRW/year] 883 4415 8830 883 4415 8830

Other costs [m KRW/year] 40 204 408 40 204 408

Incomes [m KRW/year] 2272 11282 22546 1974 7456 20052

Net gain [m KRW/year] 813 5612 11901 263 885 7774

Net gain=(Incomes)-[(Investment costs)+(Operating costs)+(Feedstock cost)+(Other costs)], biogas=200 KRW/Nm3[3], m: million, plant life 20 year, other

costs (CO
2
 capture cost, electricity cost for CO

2
 liquefaction, etc.)
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Table 7. Economic analysis of biogas utilization for carbon negative emission at a 3 MWth scale

Items Unit

(Case 3)

Gas engine with 

CCS

(Case 4) Biogas, CLC (Case 5) Biomethane, CLC

(Case 4.1) 

Electricity

(Case 4.2)

Steam

(Case 5.1)

Electricity

(Case 5.2)

Steam

Scale [MW
th

] 3 3 3 3 3

Investment costs

 (Purification and upgrading) [m KRW] 2289 1086 1086 2289 2289

 (Gas engine or gas turbine or CLC) [m KRW] 810 13557 12457 10180 9355

 (Liquefied CO
2
) [m KRW] 1427 1483 1483 1483 1483

Operating costs

 (Purification and upgrading) [m KRW/year] 379 161 161 379 379

 (Gas engine or gas turbine or CLC) [m KRW/year] 171 1176 1176 1083 1083

Product

 Electricity [GWh/year] 9.1 8.9 9.1

 Steam [ton/year] 33341 34243

 Liquefied CO
2

[tCO
2
/year] 7575 8074 8074 8074 8074

Incomes

 Steam or electricity [m KRW/year] 1860 1813 2000 1862 2054

 Liquefied CO
2

[m KRW/year] 189 201 201 201 201

 Carbon credit [m KRW/year] 90 97 97 97 97

Investment costs [m KRW] 4527 16127 15027 13953 13128

[m KRW/year] 226 806 751 697 656

Operating costs [m KRW/year] 550 1337 1463 1337 1463

Feedstock cost [m KRW/year] 883 883 883 883 883

Other costs [m KRW/year] 548 105 126 105 125

Incomes [m KRW/year] 2139 2111 2298 2160 2352

Net gain [m KRW/year] -69 -1020 -800 -988 -775

Net gain=(Incomes)-[(Investment costs)+(Operating costs)+(Feedstock cost)+(Other costs)], biogas=200 KRW/Nm3[3], m: million, plant life 20 year, other

costs (CO
2
 capture cost, electricity cost for CO

2
 liquefaction, etc.)

Table 8. Economic analysis of biogas utilization for carbon negative emission at a 15 and 30 MW
th

 scales

Items Unit (Case 3) Gas turbine with CCS (Case 5.2) Biomethane, CLC, steam

Scale [MW
th

] 15 30 15 30

Investment costs

 (Purification and upgrading) [m KRW] 4394 5820 4394 5820

 (Gas engine or gas turbine or CLC) [m KRW] 8401 16300 24453 37041

 (Liquefied CO
2
) [m KRW] 3751 5686 3897 5906

Operating costs

 (Purification and upgrading) [m KRW/year] 720 949 720 949

 (Gas engine or gas turbine or CLC) [m KRW/year] 482 817 1428 1609

Product

 Electricity [GWh/year] 33.6 92.5

 Steam [ton/year] 171,197 342,402

 Liquefied CO
2

[tCO
2
/year] 37893 75792 40370 80740

Incomes

 Steam or electricity [m KRW/year] 6879 18896 10271 20544

 Liquefied CO
2

[m KRW/year] 947 1894 1009 2018

 Carbon credit [m KRW/year] 454 909 484 968

Investment costs [m KRW] 16548 27807 32745 48768

[m KRW/year] 827 1390 1637 2438

Operating costs [m KRW/year] 1202 1767 2149 2559

Feedstock cost [m KRW/year] 4415 8830 4415 8830

Other costs [m KRW/year] 3123 6242 624 1234

Incomes [m KRW/year] 8280 21699 11764 23530

Net gain [m KRW/year] -1289 3469 2939 8469

Net gain=(Incomes)-[(Investment costs)+(Operating costs)+(Feedstock cost)+(Other costs)], biogas=200 KRW/Nm3[3], m: million, plant life 20 year, other

costs (CO
2
 capture cost, electricity cost for CO

2
 liquefaction, etc.)
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공정 규모 확대에 따른 추가 비용이 더 크기 때문이었다. 또한, 전

기 판매를 위한 스팀터빈 설치에 따른 투자비 증가에도 불구하고,

전기보다 스팀의 단가가 높아 스팀을 직접 판매하는 방안이 상대적

으로 더 유리하였다. 결과적으로, 매체순환연소에서는 연료로 바이

오메탄을 사용하고, 생성물로 스팀을 판매하는 조합(Case 5.2)의

경제성이 가장 높았다.

Table 8은 15 MW
th

 및 30 MW
th

 규모의 바이오가스를 활용하여

탄소 역배출을 달성하는 두 기술인 이산화탄소 포집을 하는 가스터

빈(Case 3)과 스팀을 판매하는 매체순환연소(Case 5.2)에 대한 경

제성 평가 결과를 나타낸다. 바이오가스 사용 규모가 커짐에 따라

가스엔진 대신 가스터빈을 적용하였으며, 15 MW
th

 규모에서는 가

스터빈의 전기 생산 효율이 낮고, 이산화탄소 포집 설비의 비용이

많이 들어 순이익을 확보하기 어려웠다. 오히려 3 MW
th
의 가스엔

진을 여러 대로 구성한 경우보다 순이익이 낮았다. 반면, 매체순환

연소는 높은 초기 투자비와 운영비가 요구되나, 설비 규모가 커질

수록 투자비 및 운영비 비중이 완화되며, 별도의 포집 설비 없이 이

산화탄소를 저비용으로 회수할 수 있어 15 MW
th

 규모에서도 일정

수준의 순이익이 기대되었다. 30 MW
th

 규모에서는 가스터빈 시스

템도 순이익을 낼 수 있었으나, 경제성 측면에서 매체순환연소가

더 우수하였다. 

3-3. 민감도 분석

이산화탄소를 배출하지 않는 것으로 간주하는 탄소중립 시나리

오에서는 바이오메탄을 직접 판매하는 Case 1이 가장 높은 경제성을

보였다. 반면, 이산화탄소를 포집하여 탄소 역배출을 달성하는 시

나리오에서는 3 MW
th

 규모를 제외하고 매체순환연소의 순이익이

높았다. Fig. 9는 15 MW
th

 및 30 MW
th

 규모에서 탄소중립 시나리

오(Case 1, 2)와 탄소 역배출 시나리오 중 가장 높은 순이익을 보인

매체순환연소(Case 5.2)에 대한 상세한 경제성분석 결과를 나타낸

다. 바이오메탄, 전기, 스팀, 액화된 이산화탄소, 탄소배출권 등의

판매 수익을 비교한 결과, 매체순환연소가 가장 높은 수익을 나타

냈다. 그러나, 매체순환연소의 높은 초기 투자비 및 운영비로 인해

순이익이 저하되었다. 그런데도, 매체순환연소는 탄소중립 시나리

오 중 하나인 Case 2보다 높은 순이익을 보였다. 이는 매체순환연

소에서 별도의 포집 설비 없이 이산화탄소를 저비용으로 회수할 수

있으며, 회수된 이산화탄소와 함께 탄소배출권을 판매하였기 때문

이었다.

바이오메탄을 활용하면서 탄소 역배출을 달성하는 매체순환연소

방식이, 탄소중립 시나리오인 바이오메탄 직접 판매보다 높은 순이

익을 달성하는 조건을 확인하기 위해 민감도분석을 수행했다. Fig.

10은 바이오가스 활용 규모에 따른 스팀 가격 및 탄소배출권 가격

변화가 순이익에 미치는 영향을 나타낸다. 매체순환연소의 순이익

이 바이오메탄 직접 판매보다 높기 위해서는 15 MW
th

 규모에서는

76,000원/톤 이상의 스팀 가격이 필요하여, 현재 가격 대비 약 27%

이상 상승해야 했고, 30 MW
th

 규모에서는 70,000원/톤으로 약

17% 이상의 가격 인상이 필요했다. 같은 방식으로 탄소배출권 가

격에 대한 민감도분석도 수행하였다. 매체순환연소는 바이오메탄

제조 과정에서 발생하는 이산화탄소뿐만 아니라, 연소 과정에서 발

생하는 이산화탄소까지 포집하므로, 탄소배출권 가격 상승에 따른

순이익 증가 폭이 상대적으로 컸다. 매체순환연소의 순이익이 바이

오메탄 직접 판매보다 높기 위해서는 탄소배출권 가격으로 15

MW
th
 규모에서는 120원/kgCO

2
, 30 MW

th
 규모에서는 80원/kgCO

2
가

요구되었다. 

현재 국내 탄소배출권 가격은 12~35원/kgCO
2
 수준으로 낮으나,

유럽연합의 탄소배출권 가격은 86~144원/kgCO
2
이므로, 유럽연합

수준의 탄소배출권 가격이 적용되면 매체순환연소의 순이익이 가

장 높을 것으로 예상된다.

Fig. 9. Economic comparison of carbon-neutral and carbon negative emission scenarios at 15 and 30 MW
th

 scales (Case 1, 2, 5.2).
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4. 결 론

바이오가스의 정제 및 고질화 공정, 규모별 가스엔진, 가스터빈,

매체순환연소를 활용한 전기 또는 스팀의 생산과 판매, 액화된 이

산화탄소 및 탄소배출권의 판매, 그리고 바이오메탄의 직접 판매를

포함한 경제성분석을 수행하였다. 바이오가스 활용 방식에 따라 탄

소중립과 탄소 역배출 시나리오로 구분하여 비교하였으며, 민감도

분석을 통해 탄소 역배출 시나리오의 수익성을 확보하기 위한 제품

가격 조건을 도출하였다. 본 연구에서 얻어진 결론을 요약하면 다

음과 같다.

(1) 탄소중립 시나리오 중 하나인 바이오가스를 정제, 고질화하

여 바이오메탄으로 직접 판매하는 방법(Case 1)이 모든 규모에서

가장 높은 순이익을 나타냈다.

(2) 3 MW
th

 규모의 탄소 역배출 시나리오에서는 경제성이 확보

되지 않았으나, 15 MW
th

 이상에서는 바이오가스를 매체순환연소에

사용하여도 경제성 확보가 가능하였다.

(3) 매체순환연소를 이용하는 방법 중 바이오메탄을 연료로 사용

하고, 스팀을 판매하는 방법(Case 5.2)이 가장 높은 순이익을 보였다.

(4) 탄소 역배출 시나리오인 Case 5.2(매체순환연소, 바이오메탄,

스팀)가 탄소중립 시나리오인 Case 1(바이오메탄 직접 판매)보다

높은 순이익을 달성하기 위해서는 스팀 가격이 17~27% 이상 높아

지거나(70,000-76,000원/톤), 탄소배출권 가격이 80~120원/kgCO
2

이상이어야 했다.

Fig. 10. Sensitivity to steam and carbon credit prices.
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(5) 본 논문에서 고려한 매체순환연소의 투자비의 경우 연구개발

단계에서 소요된 투자비를 기준으로 도출되었으므로, scale-up 과

정에서 공정 단순화, 계장이나 제어 단순화, 저가 재료 사용 등을

통한 투자비 절감 및 저가 산소전달입자 개발에 의한 make-up 비

용 절감 등이 가능할 수 있으므로, 상용화 수준에서의 투자비와 운

영비를 기준으로 한 상세한 경제성분석이 필요하다.
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