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Zusammenfassung 

Diese Studie ermittelt hochaufgelöst die deutschlandweiten Potentiale für Erneuerbare Gasen 

(fermentativ und synthetisch erzeugte Biogas sowie Wasserstoff) unter Berücksichtigung der 

Methanisierung (Einbindung von CO2). Dabei wir bei der Potentialmengenermittlung zwischen 

dem theoretischen, dem technischen und dem wirtschaftlich/nachhaltige Potential unterschie-

den und die Auswirkungen einer Einspeisung ins Erdgasnetz beleuchtet. Dabei erfolgte diese 

stufenweise Analyse für 41 verschiedene Substrate (inkl. Untersubstrate) für jedes Substrat in 

einer räumlich hoch aufgelösten Herangehensweise. Diese Analyse zeigt deutschlandweit, 

welchen Beitrag erneuerbare Gase bei der Versorgung leisten können. Zum jetzigen Zeitpunkt 

beschränkt sich die Nutzung von EE-Gasen in Deutschland primär auf die fermentativ erzeug-

ten Biogase (rund 8,3 Mrd. m³ Methan pro Jahr). Die vorliegende Studie zeigt jedoch, dass 

SNG sowie Wasserstoff unter Berücksichtigung der Methanisierung weitere, wichtige Säulen 

für die Einspeisung darstellen.  

Mit der gewählten Methodik ergab sich ein theoretisches Potential für fermentativ erzeugte 

Biogase in Höhe von aktuell ca. 17,5 Mrd. m³/a. Unter Berücksichtigung von technischen Ver-

lusten, Verfügbarkeiten usw. reduziert sich diese Menge jedoch auf ein technisches Potential 

in Höhe von 13,1 Mrd. m³/a. Unter weitere Berücksichtigung von Preisen und alternativen 

Wertschöpfungsketten ergibt sich schlussendlich ein wirtschaftliches Potential von 

10,3 Mrd. m³/a (+20 % im Vergleich zum Status quo). Für alle Potentiale sind die Zuwachs-

möglichkeiten sehr begrenzt, so dass die Zuwachsanalyse bis zum Jahr 2050 ein wirtschaftli-

ches Potential von 10,8 Mrd. m³/a ergibt.  

Das theoretische SNG-Potential beträgt 21,8 Mrd. m³/a. Der Großteil des theoretischen Po-

tentials liegt unter Betrachtung der einzelnen Sektoren bei den land- und forstwirtschaftlichen 

Biomassen (77 %). Das darauf aufbauend ermittelte technische Potential liegt bei 

18,7 Mrd. m³/a sowie das wirtschaftliche Potential bei 9,6 Mrd. m³/a. Das Mengen steigen bis 

zum Jahr 2050 leicht an, so dass dann ein wirtschaftliches Potential von 9,9 Mrd. m³/a vorliegt.  

Die Menge an Strom, welche für die PtG-Anlagen und somit für eine Methanisierung zur Ver-

fügung steht, ist in den letzten Jahren gestiegen und wird voraussichtlich durch den weiteren 

Ausbau von EE-Anlagen weiter zunehmen. Bis zum Jahr 2050 kann dabei die Wasserstoff-

menge auf ca. 46,6 Mrd. m³/a ansteigen. Dieser Wasserstoff kann unter Nutzung einer Koh-

lenstoffquelle (CO, CO2) in Methan überführt werden. Bei einer Gesamtanalyse der verschie-

denen Potentialmengen zeigt sich, dass durch lokal verfügbaren Wasserstoff maximal 

2,8 Mrd. m³ CH4 produziert werden (Basisjahr 2015). Bis zum betrachteten Prognosejahr 2050 

wird jedoch mit einem großen Anstieg der Wasserstoffpotentiale gerechnet, da der Ausbau 

der EE-Anlagen deutlich zunimmt. Rund 220 TWh/a würden dann als Überschussstrom für 

eine Wasserstofferzeugung mittels Elektrolyse zur Verfügung stehen. Daraus folgt auch ein 

deutlich größeres Methanisierungspotential. Dieses EE-Methan kann sich als dritte Säule der 

EE-Gasbereitstellung etablieren und 2050 somit wie die fermentative und synthetische Bio-

gaserzeugung rund 100 TWh Energie bereitstellen. 

Die Gesamtanalyse zeigt, dass das Gasnetz mit allen Druckebenen dabei in der Lage ist die 

Mengen an EE-Gasen ohne Netzausbau aufzunehmen. 
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1 Literaturstudie und Vernetzung mit anderen Projekten 

(AP 1) 

 

1.1 Kurzauswertung verschiedener Studien 

Nachfolgend werden Studien zur EE-Gaserzeugung ausgewertet und zusammengefasst so-

wie die jeweiligen Entwicklungsmöglichkeiten erläutert als auch die begrenzenden Randbe-

dingungen analysiert.  

 

1.1.1 Leopoldina-Studie 

In der Leopoldina-Studie von 2013 [1] wurden die Möglichkeiten und Grenzen der Verwendung 

von Bioenergie als Energiequelle für Deutschland sowohl heute als auch in der Zukunft be-

trachtet. Der Fokus lag hierbei zwar auf Deutschland, daneben wurde aber auch die Situation 

für die EU-25 Länder sowie globale Perspektiven analysiert. Diese Stellungnahme dient als 

Ergänzung für frühere zum Thema Energie. 

Die Leopoldina-Studie betrachtet die Verwendung von Biomasse als Energiequelle zum Pri-

märenergieverbrauch in Deutschland sowie in den EU25-Ländern sehr kritisch. Dabei wurden 

sowohl ökologische und klimatische Kosten der Produktion und Umwandlung von Biomasse, 

als auch der konkurrierende Landbedarf für die Erzeugung von Nahrungs- und Futtermitteln 

sowie industriellen Rohstoffen einer Bewertung unterzogen. Die Studie kommt zu dem 

Schluss, dass etwa 40 % des Holzes aus Deutschland für Brennzwecke genutzt werden. Der 

Rest ist für die Erzeugung von holzbasierten Produkten, wobei einige später ebenfalls ener-

getisch genutzt werden. Biomasse, die von Feldern und Wiesen stammt, wird zu 10 % als 

Energiequelle genutzt (vorwiegend pflanzliche Reste). Das auf den Feldern anfallende Stroh 

muss zu einem Großteil auf den Feldern zur Humusbildung verbleiben. Theoretisch müsste 

sogar noch mehr Stroh auf den Feldern verbleiben, da die Ackerböden bereits darunter leiden. 

2010 wurden ca. 7 % des deutschen Primärenergieverbrauchs durch die energetische Nut-

zung von Biomasse und erneuerbaren Abfällen gedeckt. Dies war jedoch nur durch erhebliche 

Importe von Biomasse möglich. Ansonsten hätten weniger als 3 % des Primärenergiebedarfs 

abgedeckt werden können. Durch die Biomasse-Importe werden die Risiken der intensiven 

Landwirtschaft exportiert, falls nicht vorher die Nachhaltigkeit vor Ort sichergestellt wurde.  

Dem drohenden Mangel an Phosphatdünger (Phosphat-Reserven sind endlich) könnte jedoch 

durch die Herstellung von Biogas entgegengewirkt werden. Die Energiepflanzen würden den 

Fermentationsrückstand als Dünger erhalten und somit würde Phosphat zurückgeführt wer-

den. Nachteil hier ist der deutlich höhere Stickstoffanteil, welche sowohl das Grundwasser als 

auch das Oberflächenwasser mit Nitrat belasten würden. Ebenso sind hohe landwirtschaftliche 

Erträge nur mit künstlicher Bewässerung zu erzielen. Hier kann es zu einem kritischen Absen-

ken des unterirdischen Wasserspiegels kommen. Es würden dabei langfristig sowohl ökologi-

sche als auch energetische Kosten durch künstliche Bewässerungen entstehen. Die Zunahme 

der Erträge der meisten Nutzpflanzen steigt kaum bis gar nicht mehr. Einzige Möglichkeit wä-
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ren für die Zukunft Züchtungen, bei denen durch genetische Modifikationen und über Metho-

den der synthetischen Biologie verbesserte Pflanzen mit höheren Erträgen entstehen. Diese 

könnten ohne bzw. mit weniger Düngemittel auskommen. 

Die Leopoldina-Studie bewertet es als schwierig, Vergleiche bei den ökologischen und klima-

tischen Risiken zwischen der Energiegewinnung aus Biomasse mit anderen Erneuerbaren 

Energien auszuführen, da einzig hier die Verwendung von Feldpflanzen als Bioenergie mit der 

Verwendung als Nahrungsmittel oder Tierfutter konkurriert. Dabei wird mit einer sich drastisch 

steigernden Weltbevölkerungszahl gerechnet, wofür sich bis 2050 die globale Lebensmittel-

produktion verdoppeln müsste. Zur selben Zeit könnten die weltweiten Feldflächen vermutlich 

nur um 5 % wachsen.  

Insgesamt empfiehlt die Leopoldina-Studie in Deutschland keinen weiteren Ausbau von Bio-

energie anzustreben. Die Fokussierung auf Energieressourcen wie Photovoltaik, Solarthermie 

und Windenergie soll hingegen konzentriert werden, da deren Flächeneffizienz höher und de-

ren Treibhausgasemissionen und andere Umweltbeeinträchtigungen niedriger als die von Bi-

oenergie sind. Einzig in einer Kombination zwischen Nahrungsmittel- und Bioenergieproduk-

tion lässt sich hier eine Optimierung erkennen, wie zum Beispiel der Einsatz von Lebensmit-

telabfällen. 

 

1.1.2 Biogasatlas 

Im Fokus der DVGW-Studie [2] von 2014 steht die nachhaltige Biogaserzeugung unter beson-

derer Berücksichtigung einer anschließenden Einspeisung in Erdgasnetz. In dieser Studie wur-

den deshalb eine regionenspezifische Analyse der Ist-Situation sowie eine Abschätzung der 

Auswirkungen bei einem weiteren Ausbau der Biogasproduktion durchgeführt. Hierbei wurden 

erstmalig eine deutschlandweite Berücksichtigung des Gewässerschutzes und die nachhaltige 

Bewirtschaftung des landwirtschaftlich genutzten Bodens einbezogen. Weiterhin wurde regio-

nengenau in dieser Studie eine Kopplung der Biogaserzeugungspotentiale mit der Gasinfra-

struktur betrachtet.  

Zur Ermittlung des aktuellen Biogaserzeugungspotentials wurden insgesamt 20 potentielle 

Substrate sowohl aus der Landwirtschaft, als auch von Kommunen und aus der Industrie be-

trachtet. Gerade die beiden letztgenannten Bereiche werden zur derzeitigen Biogaserzeugung 

wenig bis gar nicht genutzt. Im Mittelpunkt der Untersuchungen standen die Berücksichtigung 

der Wasserwirtschaft, des Naturschutzes sowie konkurrierende Verwertungspfade (z.B.: Fut-

termittelbereitstellung).  

Die Studie kommt zu dem Ergebnis, dass die Erzeugung und Nutzung von Energiepflanzen 

deutschlandweit möglich, jedoch in Teilen Nordwest- und Süddeutschlands unter Berücksich-

tigung des Bodens und Trinkwassers kritisch zu bewerten ist. Ursache hierfür ist jedoch nicht 

die Biogaserzeugung an sich, sondern vielmehr die negativen Auswirkungen einer intensiven 

Viehhaltungswirtschaft. Diese haben auch ohne Biogaserzeugung bereits seit Jahrzehnten 

hohe Maisanbauflächen sowie kritische Boden- und Grundwasserwerte hervorgebracht. In 

Ostdeutschland liegen zudem noch potentielle Flächen für einen Energiemaisanbau, welche 

zukünftig genutzt werden könnten. Für Mais sollte somit eine regionale Verschiebung sowohl 

der Anbau- als auch der Gärrestausbringungsflächen erfolgen. Weitere NaWaRo-Einsatz-

stoffe können bei optimaler Fruchtfolgenkombination auf deutlich mehr Flächen zur Energie-

pflanzenproduktion zur Verfügung stehen. 
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Mit Stand 2014 könnten in Deutschland theoretisch ca. 18,5 Mrd. m³ Biomethan pro Jahr pro-

duziert werden. Dies entspricht 6,4 Mrd. m³ wirtschaftlich-nachhaltig erzeugtem Biomethan 

pro Jahr. Ein Großteil dieses Biogases wird derzeit Vorort verstromt und somit gelangen aktuell 

nur 8 % der erzeugten Biogasmenge im Erdgasnetz.  

Für eine Prognose des Biogaserzeugungspotentials bis 2030 mussten sowohl die Entwicklung 

des Substrataufkommens, als auch beispielsweise die Bevölkerungsentwicklung berücksich-

tigt werden. Dabei konnte prognostiziert werden, dass aus dem aktuellen wirtschaftlichen und 

nachhaltigen Gesamtpotential des Biomethans mit 6,4 Mrd. m³ eine Steigerung auf etwa 

10,3 Mrd.m³ pro Jahr möglich ist und dies trotz Berücksichtigung von verschiedenen Nachhal-

tigkeitsaspekten. Grund dafür ist sowohl die steigende Bedeutung des landwirtschaftlichen 

Bereichs als auch die zukünftige Wirtschaftlichkeit der industriellen Substrate. Für den Zu-

wachs muss jedoch eine regionale Steuerung des Ausbaus erfolgen. 

Um diesen deutlich höheren Anteil an produzierten Biomethan auch nachhaltig nutzen zu kön-

nen, müssten im Jahr 2030 ca. 97 % des nachhaltig erzeugten Biogases ins Erdgasnetz ein-

gespeist werden. Einerseits wäre es dafür nötig, dass ein Großteil der bestehenden Biogas-

anlagen auf Biomethaneinspeisung umgestellt wird. Andererseits ist dies für kleinere Biogas-

anlagen (<200 m³/h Biomethan) unter den aktuellen Marktbedingungen und dem regulatori-

schen Rahmen einer Biomethaneinspeisung aus wirtschaftlicher Sicht unwahrscheinlich. Aus 

diesem Grund ist eine deutliche Überarbeitung der politischen Steuerungsmaßnahmen not-

wendig, um eine Steigerung der aktuellen Einspeisemenge (0,5 Mrd. m³) bis 2030 auf das 20-

fache realisieren zu können. 

Das Gasnetz besitzt bereits jetzt ein hohes Potential, große Mengen Biogas aufzunehmen und 

in den angeschlossenen Untergrundspeichern zu lagern. Jedoch ist es in Gebieten mit gerin-

ger Bevölkerungs- und Industriedichte (insb. in den landwirtschaftlich geprägten Gebieten in 

Nordwest- und Nordostdeutschland) die Einspeisung ins Orts-/Regionialverteilnetz nicht ohne 

Rückverdichtung ins Transportnetz möglich, da entweder die einspeisbaren Mengen zu hoch 

oder aber die Gasabsatzmenge zeitweise zu gering sind. 

Zur nachhaltigen Gestaltung der Biogasbereitstellung und zur Rücksichtnahme auf den Ge-

wässerschutz ist es nötig, Schadstoffeinträge in Gewässer möglichst zu verhindern. In bereits 

belasteten Regionen mit gefährdeten Grundwasserkörpern kann der Mineraldünger in Zukunft 

durch Gärprodukte ersetzt werden. Dafür ist ein umfassendes Gärproduktmanagement und 

Änderung der Düngepraxis nötig. Werden Teile der mineralischen Dünger durch Gärrestdün-

ger ersetzt, können sowohl Klimagase als auch Kosten, die bei der Produktion von Mineral-

dünger entstehen, eingespart werden.  

Zur Realisierung sind jedoch politische Schritte von Nöten, wie die Gewährleistung der Inves-

titionssicherheit für langfristig betriebene Anlagen. Des Weiteren müssten Genehmigungsver-

fahren zügiger bearbeitet werden. Die Gasinfrastruktur stellt jedoch kein begrenzender Faktor 

dar. 

 

1.1.3 Potentialstudie Biogasabfall 

In der Potentialstudie „Biogasabfall“ [3] wurden kommunale Abfälle, industrielle Reststoffe und 

Landschaftspflegematerial hinsichtlich ihrer technisch nutzbaren und verfügbaren Potentiale 
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auf Basis von verfügbarer Literatur und Statistiken in Abstimmung mit dem DVGW-For-

schungsvorhaben GW2 01 10 „Potenzialstudie zur nachhaltigen Erzeugung und Einspeisung 

gasförmiger, regenerativer Energieträger in Deutschland“ abgeschätzt.  

Insgesamt wurde in dieser Studie ein maximales für die Fermentation geeignetes technisches 

Potential von 45,6 Mio. t/a (≈ 3.050 Mio. m³(CH4)) ermittelt. Hiervon wird aber auch ein Großteil 

schon stofflich oder energetisch genutzt oder biologisch behandelt. Die Unterschiede zum sta-

tistischen Bundesamt, welches 13,8 Mio. t/a (≈ 873 Mio. m3 CH4) erfasst hatte, sind darauf 

zurückzuführen, dass in der industriellen Reststoffentsorgung/-nutzung keine verpflichtenden 

Mengenmeldungen bestehen und daher wesentliche Stoffströme ohne Erfassung durch das 

statistische Bundesamt weiterverarbeitet werden und somit nicht in die Statistiken einfließen. 

Die Potentialabschätzungen im Bereich Biotop – und Landschaftspflege-Material bzw. Stra-

ßenbegleitgrün liegen beim minimal abschöpfbaren Potential und dem maximal nutzbaren 

technischen Potential weit auseinander. 100.000 t Frischmasse aus Landschaftspflege sowie 

270.000 t aus Park und Gartenpflege können als minimales Potential betrachtete werden. Im 

Industriebereich stehen keine abschöpfbaren Potentiale zur Verfügung, da bereits die meisten 

Stoffe, insbesondere die agrarindustriellen Abfälle (z.B. Biertreber, Obst- und Weintrester, etc.) 

einem ökologischen und ökonomischen effizienten Verwertungspfad zugeführt werden. Aus 

dem Bereich kommunale Abfälle trägt die Biotonne mit 968.000 t zum verwertbaren Potential 

bei.  

Nach Abzug aller nicht zur Verfügung stehenden Stoffströme ergibt sich daher nur ein noch 

verfügbares Potential von 1,34 Mio. t (≈ 88 Mio. m³(CH4)). Zusätzlich könnten noch ca. 90 % 

(10 % werden schon fermentiert) der erfassten Bioabfallmengen (= 3,5 Mio. t/a ≈ 259 Mio. m³ 

(CH4) aus der Kompostierung einer Fermentation zugeleitet werden. Ein weiteres Potential 

von ca. 1 Mio.  t (≈ 74 Mio. m³(CH4)) ist zu erkennen, wenn Landkreise, die bisher noch keine 

Biotonne haben, diese einführen würden. Zusammen wäre dann ein noch vorhandenes mini-

males Potential von ca.5,8 Mio. t (ca. 421 Mio. m³ (CH4)) zu generieren, was einem Potential 

von ca. 4 Mrd. kWh/a entspricht. 

Der Potentialstudie Biogasabfall ist neben der oben genannten abgeschätzten Biogasmenge 

folgendes Fazit zu entnehmen: 

 Ein wesentlicher Anteil der biogenen Abfall- und Reststoffe wird bereits genutzt. Eine Nut-

zung in der Fermentation ist häufig wirtschaftlich nicht umsetzbar. 

 Das Potential der Bioabfälle und Reststoffe ist im Vergleich zu nachwachsenden Rohstof-

fen deutlich geringer. 

 Das Hauptpotential stellt der gesammelte Bioabfall dar. Allerdings wird er momentan 

hauptsächlich in der Kompostierung verarbeitet. 

 

1.1.4 Bundesländervergleichsstudie Erneuerbare Energien 2014 

In der Bundesländervergleichsstudie 2014 [4] vom Deutschen Institut für Wirtschaftsforschung 

(DIW Berlin), Zentrum für Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung Baden-Württemberg 

(ZSW) und der Agentur für Erneuerbare Energien e.V. (AEE) ist es das Ziel, die bereits aus 

früheren Studien vorhandenen vergleichenden Analysen der Bundesländer im Bereich Erneu-

erbare Energien zu aktualisieren. Dabei wird eine weitgehende Vergleichbarkeit mit den Er-

gebnissen der früheren Bundesländer-Vergleichsstudien angestrebt.  
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In dem Vergleich werden thematisch vier Indikationsgruppen betrachtet: 

- 1A: Inputindikatoren zur Nutzung Erneuerbarer Energien (politische Anstrengungen 

der Bundesländer für einen verstärkten Ausbau Erneuerbarer Energien in ihrem Ge-

biet) 

- 2A: Output-Indikatoren zur Nutzung Erneuerbarer Energien (erreichte Erfolge beim 

Ausbau Erneuerbarer Energien in den Bundesländern und energiebedingte CO2-Emis-

sionen und deren Veränderungen) 

- 1B: Input-Indikatoren zum technologischen und wirtschaftlichen Wandel (politische An-

strengungen der Bundesländer für einen verstärkten technischen Fortschritt und wirt-

schaftlichen Strukturwandel) 

- 2B: Output-Indikatoren zum technologischen und wirtschaftlichen Wandel (Unterneh-

men, Beschäftigte, Umsatz, Infrastruktureinrichtungen und Patente aus dem Bereich 

Erneuerbare Energien) 

Insgesamt werden in den Indikationsgruppen 60 Einzelindikatoren berücksichtigt. Die jeweilige 

Datenverfügbarkeit wird ebenfalls einbezogen.  

Im gesamten Bereich der Nutzung Erneuerbarer Energien (1A und 2A) führt Baden-Württem-

berg. Im Bereich des technologischen und wirtschaftlichen Wandels (1B und 2B) liegt Meck-

lenburg-Vorpommern auf dem ersten Platz. In der Betrachtung aller Kategorien belegt Bayern 

den vordersten Platz, gefolgt von Baden-Württemberg und Mecklenburg-Vorpommern. Auf 

dem hintersten Platz landete Berlin mit den wenigsten Punkten. Es kann insgesamt festgestellt 

werden, dass sich auf die unterschiedlichen Indikationsgruppen ein uneinheitliches Bild zeigt: 

in einigen Kategorien führende Länder liegen zum Teil in anderen Kategorien nur im Mittelfeld 

oder sogar auf den hinteren Rängen. Wird diese Studie mit dem Bundesländervergleich von 

2012 verglichen, zeigt sich, dass vorwiegend Länder aus dem Mittelfeld gleiche oder ähnliche 

Plätze erreichten. Hingegen gab es deutliche Änderungen in der Führungsgruppe und auf den 

letzten Plätzen.  

In den letzten 10 Jahren kann im Bereich der Erneuerbaren Energien zur Energieversorgung 

ein deutlicher Anstieg in Deutschland verzeichnet werden. Der Anteil am Bruttostromverbrauch 

hat sich bis 2013 auf 25,3 % erhöht. Der Anteil an Erneuerbaren Energien am Bruttoendener-

gieverbrauch betrug 2013 12 %. Jedoch sind damit die Abstände zu den mittel- oder langfris-

tigen Zielmarken noch immens. Die laut EEG 2014 beschriebenen Ausbauziele in Bezug auf 

den Bruttostromverbrauch können nur mit erhöhten politischen Anstrengungen auf Bundes-

und Landesebene erreicht werden. Es müsste die Kapazität Erneuerbarer Energien kontinu-

ierlich ausgebaut werden, der zeitliche Ausgleich zwischen Erzeugung und Verbrauch müsste 

verbessert werden und die gesellschaftliche Akzeptanz der Energiewende (in Bezug auf Kos-

ten, Erzeugungsanalgen, Infrastrukturen) müsste erhalten bleiben. Ebenfalls ist es wichtig, 

dass der Ausbau Erneuerbarer Energien nicht unnötig durch Vorschriften oder administrative 

Verfahren eingeschränkt wird. Zukünftig werden die Bundesländer weiterhin eine wesentliche 

Rolle bei der Umsetzung der Energiewende spielen. Durch die unterschiedlichen Stärken und 

Verbesserungspotentiale der einzelnen Länder können diese bei den Festlegungen von 

Grundlinien und der Ausgestaltung der Politik voneinander profitieren. 
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1.1.5 EE-Methanisierung 

Das Ziel des DVGW- Projekt „EE-Methanisierung“  [5] war die Analyse des technischen und 

wirtschaftlichen Potentials der stofflichen Nutzung von biogenem Kohlenstoffdioxid für Metha-

nisierungsanwendungen. Die bearbeitete Fragestellung beinhaltet das Konzept den Methan-

anteil im Biogas zu erhöhen, wodurch eine bessere Substituierbarkeit des „grünen“ Gases 

vorliegt. Weiterhin wäre dann eine CO2-Abtrennung im Biogasprozess nicht mehr erforderlich. 

Zur Ermittlung der Anlagen, die sich für solche Konzepte eignen, sind spezifische Anlagenpa-

rameter (Gasmenge, CO2-Gehalt, etc.) festgelegt und Größenklassen der Biogasverstromung 

von elektrischen Nennleistungen > 250 kW betrachtet worden. Im Ergebnis konnten rund 70 % 

der Biogasanlagen als geeignet identifiziert werden. Neben den Biogasanlagen ermöglichen 

Biogasaufbereitungsanlagen eine schnellere Umsetzung der Methanisierungskonzepte, da 

hier prozessbedingt bereits CO2-Mengen abgetrennt werden. Biogasaufbereitungsanlagen 

weisen eine hohe Standortdichte in Norddeutschland auf, wo auch das Elektrolysepotential 

durch die leistungsstarken Windkraftanlagen am größten ist. Ein weiteres betrachtetes Kon-

zept waren Biogassammelleitungen. Rund 2.000 Standorte ergaben eine sinnvolle Verschal-

tung von Rohbiogasmengen. Das ermittelte Gesamtpotential an Biomethan in Deutschland 

beträgt 16,7 Mrd. m³. Die Methanisierung beträgt alleine davon rund 7 Mrd. m³ Biomethan. Als 

verfahrenstechnische Anwendungen eignet sich die katalytische Methanisierung am besten. 

Die biologische ex-situ Methanisierung kann primär bei den kleineren Anlagen < 250 kW kos-

tengünstiger und effektiver sein. Die Kostenanalyse zeigt, dass ein kontinuierlicher Betrieb des 

Elektrolyseurs zur Bereitstellung des erforderlichen Wasserstoffs rund 4% Kostenreduktion 

bewirkt. Die Bündelung von Biogasanlagen über Sammelleitungen ermöglicht die Erzeugung 

von Methan in großen Mengen und führt zu Kostenreduktionen von rund 20% durch Skalie-

rungseffekte. Diese können durch Technologieverbesserungen die Gestehungskosten von Bi-

omethan auf ca. 7,3 bis zu 7,9 ct€/kWh reduzieren. Die Methanisierungskonzepte sind als Ge-

schäftsmodell aktuell sehr interessant, da in den nächsten Jahren die ersten Biogasanlagen 

aus der EEG- Vergütung (20 Jahren) rausfallen. Es müssen alternative Konzepte für die reine 

Verstromung von Biogas gefunden werden. Vor dem Hintergrund langer Genehmigungs- und 

Planungsverfahren besteht ein zeitnaher Handlungsbedarf für die Anlagenbetreiber sowie die 

Energiewirtschaft und Politik. Für eine stärkere und effektive Nutzung der Anlagenkonzepte 

bedarf es auch einem Umdenken im regulatorischen Rahmen. Demnach empfiehlt es sich 

PtG-Anlagen nicht als Letztverbraucher zu deklarieren um diese von Umlagen/Abgaben zu 

befreien und wirtschaftlich sowie zukunftssicher betreiben zu können. 

 

1.1.6 eMikroBGAA 

Das im Jahr 2018 abgeschlossene Forschungsvorhaben „Effiziente Mikro-Biogasaufberei-

tungsanlagen“ (eMikroBGAA) [6] hatte folgende Ziele: 

- Festlegung der Rahmenbedingungen zur Aufbereitung und Einspeisung von ver-

gleichsweise kleinen Biogasmengen (insbesondere durch Repowering von Vor-Ort-

Verstromungsanlagen mit geringer Wärmenutzung 

- Bestimmung des Potentials für Standorte in Deutschland mit einer solchen Konstella-

tion 
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Dabei ging es vor allem darum, den wirtschaftlichen Betrieb der entsprechenden Anlagenkon-

stellationen zu ermöglichen.   

Für die Jahre 2015-2030 liegt deutschlandweit die maximale Kapazität der Gasverteilnetze, 

welche überwiegend Haushalts- und Gewerbekunden mit Gas versorgen, bei 2 und 17 TWh 

im Jahr. Die installierbare Gesamtanlagenleistung beträgt dabei 3.700 – 2.000 MW. Bei den 

regionalen Transportnetzen, welche für die Aufteilung für die Verteilnetze als auch für bei-

spielsweise Industriekunden sorgen, liegen die Kapazitäten zwischen 294 und 239 TWh im 

Jahr. Mit der dazugehörigen möglichen Gesamtanlagenleistung mit 33.500 – 27.000 MW liegt 

die Kapazität deutlich höher als für die Gasverteilnetze.  

Zur Erhöhung der gasnetzseitigen Kapazitäten wäre eine Variante die Reduzierung der zeitli-

chen Verfügbarkeit der Kapazität um 8 %. Dies führt vor allem in den Gasverteilnetzen zu einer 

Kapazitätserhöhung sowie einer Steigerung der möglichen Anlagenleistung um einen Faktor 

von ca. 2,5. Eine weitere Möglichkeit wäre die Kopplung von zwei Orts- bzw. Teilnetzen, wel-

che eine technisch und wirtschaftlich vertretbare Entfernung voneinander haben. Durch die 

Kopplung wird eine Erhöhung der Gasabnahme ermöglicht. Ist eine Netzkopplung aus topolo-

gischen, wirtschaftlichen oder technischen Gründen nicht möglich bzw. zweckmäßig, kann an 

einem hydraulischen oder topologischen Netzpunkt eine Rückspeisung in das vorgelagerte 

Netz erfolgen. Im Vergleich ergab sich die Ausnutzung des Netzpuffers als beste Methode, bei 

der ohne große Investition das Speicherpotential im Netz ausgeschöpft werden kann. Dabei 

wird das Biogas in zwei unterschiedliche Netz-/Druckebenen eingespeist. Hierbei sollte bevor-

zugt in das Netz mit dem geringeren Betriebsdurck (Verteilnetz) eingespeist werden. 

Einen großen Einfluss auf die Kosten zur Einspeisung des Biomethans in das Gasnetz hat die 

Länge der Anschlussleitung, welche die Biogasaufbereitungsanlage und das Gasnetz mitei-

nander verbindet. Derzeit liegt die mittlere Anschlusslänge zum Gasverteilnetz bei 2,8 km und 

zum regionalen Gastransportnetz etwa 4,2 km. 

1.1.7 Agora-Studie „Wärmewende 2030“ 

In der Studie „Wärmewende 2030“ [7] aus dem Jahr 2017 wird der zukünftige Einsatz von 

Wärmepumpen betrachtet und mit dem Einsatz von „grünem“ Gas verglichen, da davon aus-

gegangen wird, dass dies die konkurrierenden Anwendungen zur Produktion von erneuerbar 

erzeugten Strom sind. Dabei werden Energiesystemzielszenarien verglichen und Sensitivitäts-

rechnungen mit einem Optimierungsmodell durchgeführt. Die neun betrachteten Szenarien 

werden unterschieden in Zielszenarien sowie Trendszenarien. Die Zielszenarien definieren 

dabei das Klimaziel auf - 95 % bzw. - 80 % Treibhausgasemissionen für das Jahr 2050 im 

Vergleich zu 1990. 

Das übereinstimmende Ergebnis aller Szenarien dieser Studie ist, dass Wärmepumpen in der 

Zukunft eine wichtige Rolle bei der Wärmebereitstellung für Gebäude spielen sollten. Trotzdem 

gibt es in der energiepolitischen Diskussion einige, die diese Schlussfolgerungen infrage stel-

len, weil ein rascher und breiter Einbau moderner Gasbrennwertkessel schneller und günstiger 

CO2-Emissionen reduzieren würde. Aus diesem Grund wurden die wichtigsten Herausforde-

rungen für den zukünftigen Einsatz von Wärmepumpen in der Studie zusammengefasst und 

mit der Alternative Gas verglichen. 

Die bereits heute schon geringen Emissionsintensitäten der Wärmepumpen werden bei zu-

nehmendem Anteil an Erneuerbaren Energien an der Stromerzeugung weiter absinken. Dies 

setzt jedoch voraus, dass ein zusätzlicher Ausbau an Erneuerbaren Energien erfolgt. Damit 
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das Gas zur Wärmeerzeugung mithalten kann, müsste es mittels steigender Dekarbonisierung 

zunehmend „grün“ werden. Dies ist, laut der Agora-Studie, bei begrenztem Biomassepotential 

nur mittels Power-to-Gas möglich.  

Weiterhin wird es als wichtig erachtet, auf eine möglichst hohe Energieeffizienz zu achten, da 

langfristig gesehen nur ein begrenztes Flächenpotential Erneuerbarer Energien besteht und 

es noch Akzeptanzprobleme gibt. Im Vergleich der jeweiligen Energieeffizienzen liegen die 

Wärmepumpen mit einem Faktor von 4-19 deutlich vor Power-to-Gas. Der zusätzliche Vorteil 

der langfristigen Speicherbarkeit von Power-to-Gas ändert jedoch trotzdem kaum etwas, wo-

mit in dieser Studie die Wärmepumpe dem „grünen“ Gas überlegen bleibt.    

Eine weitere Herausforderung liegt laut der Agora-Studie in der Erhöhung der Spitzenlast, die 

beim gleichzeitigen Betrieb von vielen Wärmepumpen (und Elektrofahrzeugen) nötig wird. Die 

fluktuierende Erzeugung von Strom aus Sonnen- und Windenergie beinhaltet gerade auch in 

den Heizperioden eine Dunkelflaute (Periode mit wenig Wind- und Sonnenergie). Hier ist die 

Unterstützung durch Power-to-Gas eine Möglichkeit, um das Klimaschutzziel von - 95 % bis 

2050 einzuhalten und somit kein CO2 zu emittieren. Zwar ist dies durch die hohen Umwand-

lungsverluste eine teurere Form der Leistungssicherung. Jedoch kann davon ausgegangen 

werden, dass aufgrund der wenigen relevanten Stunden im Jahr diese Zusatzkosten im Ver-

gleich zu anderen Dekarbonisierungsmöglichkeiten vernachlässigbar sind. Dieser Effekt 

würde beim „grünen“ Gas nicht auftreten, da die Gasinfrastruktur für solche Heizlasten ausrei-

chend ausgelegt ist.  

Die größte Herausforderung für Wärmepumpen liegt in der notwendigen Gebäudeeffizienz. 

Somit wäre eine Absenkung des Gebäudewärmebedarfs nötig. Hierfür ist laut Sensitivitäts-

rechnung der Studie eine Steigerung der Sanierungsrate auf 2 % erforderlich. Gerade bei alten 

Bestandgebäuden würde bereits eine Erneuerung von Fenstern und Dächern ausreichen. 

Sollte dies nicht umsetzbar sein, wären die technischen Voraussetzungen für den massiven 

Ausbau an Wärmepumpen nicht gegeben. 

Zusammenfassend wird in der Studie festgehalten, dass die Entscheidung, ob Wärmepumpen 

oder „grünes“ Gas zu Heizzwecken eingesetzt wird, von den zukünftigen Kosten der Power-

to-Gas Produkte (Wasserstoff, Synthesegas) bei der Produktion sowie dem Import aus dem 

Ausland nach Deutschland abhängt.  

1.1.8 Enervis-Studie „Klimaschutz durch Sektorenkopplung: Optionen, Szenarien, 

Kosten“ 

Ziel der 2017 veröffentlichten Studie von Enervis „Klimaschutz durch Sektorkopplung: Optio-

nen, Szenarien, Kosten“ [8] war es, die Kopplungsmöglichkeit der Sektoren Strom und Wärme 

genauer zu betrachten. In der Studie wurden sechs verschiedene Szenarien betrachtet, in der 

die verschiedensten Sektorkopplungen untersucht wurden. Dafür wurden verschiedene Pfade 

der Sektorkopplung betrachtet und Aussagen zu deren Kosten getroffen.  

Als Ergebnis der Studie wird deutlich, dass ohne einen beschleunigten Kohleausstieg eine 

effiziente und effektive Dekarbonisierung von Strom und Wärme nicht möglich ist. Aus diesem 

Grund wird der Kohleausstieg als entscheidender energiewirtschaftlicher als auch politischer 

Schritt angesehen. Dafür ist ein massiver Ausbau der Stromerzeugung aus Erneuerbaren 

Energien nötig. Hierfür wäre jedoch ein deutlicher Ausbau der alternativen Stromspeichertech-

nologien erforderlich, da ansonsten die EE-Erzeugung nur begrenzt als „Wärmestrom“ genutzt 
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werden könnte. Power-to-Gas würde die Speicherpotentiale der Infrastruktur erschließen. Erd-

gas ist für den Wärmesektor bis mindestens 2040 als kosteneffizienteste Möglichkeit zur CO2-

Vermeidung sowie bis 2050 der kosteneffizienteste CO2-arme Energieträger, welcher in Ba-

ckup-Kraftwerken eingesetzt werden könnte. Ebenso zeigen die Szenarien aus der Studie, 

dass das Klimaschutzziel mit einer Verringerung von 95 % des CO2-Ausstoßes bis 2050 über 

unterschiedliche Sektorkopplungen erreicht werden kann. Weiterhin wurde in der Studie fest-

gestellt, dass die Klimaschutzziele nur kosteneffizient erreicht werden können, wenn Vorfest-

legungen vermieden und Technologieoffenheit gefördert wird. Es sollte somit vermehrt in Sze-

narien und Optionen gedacht werden. Die Gasinfrastruktur stellt die wohl wichtigste Flexibili-

tätsoption für Erneuerbare Energien dar. Des Weiteren wurde herausgefunden, dass Power-

to-Gas zur Dekarbonisierung volkswirtschaftlich günstiger wäre, als eine Welt ohne Gas. 

 

1.1.9 STORE&GO 

Das EU-Vorhaben „Innovative Large Scale Energy STORagE Technologies & Power-to-Gas 

Concepts after Optimisation“ [9] treibt die Integration von Power-to-Gas- (PtG-) Technologien 

in das künftige europäische Energiesystem voran und beinhaltet die Demonstration von drei 

verschiedenen PtG-Konzepten in Falkenhagen (Deutschland), Solothurn (Schweiz) und Troia 

(Italien). Die Arbeiten bauen auf Forschungsergebnissen auf, welche die technische Machbar-

keit von PtG-Technologien bereits gezeigt haben.  

Das Konsortium arbeitet kontinuierlich daran, die Energieverluste und Kosten der aktuellen 

Anlagentechnologien weiter zu reduzieren. Jedes der drei in STORE&GO umgesetzten PtG-

Konzepte setzt eine neue Methanisierungstechnologie ein, die auf den jeweiligen Anwen-

dungsfall zugeschnitten wurde. Die drei PtG-Anlagen werden für den realistischen Alltagsbe-

trieb in bestehende Strom-, Wärme- und Gasnetze eingebunden. Sie zielen darauf ab, zu de-

monstrieren, dass die Technologie in den Alltagsbetrieb europäischer Energienetze integriert 

werden kann. Somit werden die Standortbetreiber klimaneutrales, erneuerbares Methan ins 

Gasnetz einspeisen oder in Form von verflüssigtem Gas bereitstellen, sodass das Gas für 

beliebig breit gefächerte Endanwendungen genutzt werden kann. Die Demonstrationsstan-

dorte bieten sehr unterschiedliche Umgebungen für die Erprobung: verschiedene Netzarten 

und -topologien – wie Verteil- oder Transportnetze –, unterschiedliche klimatische Verhältnisse 

und verschiedene CO2-Quellen: Bioethanol, Klärschlamm und direktes Abscheiden aus der 

Luft. So können die Experten wertvolle Forschungsergebnisse sammeln und die Vorteile von 

PtG in unterschiedlichen Umgebungen analysieren und vergleichen. 

Neben einigen Technologien zur CO-Methanisierung aus früheren Zeiten existieren auch zur 

Methanisierung von CO2 im Kontext von Power-to-Gas bereits einige Referenzfälle in kleine-

rem Maßstab. So gelten, neben dem Audi e-gas Konzept in Werlte, auch Anlagen mit biologi-

scher Methanisierung (Viessmann, Allendorf oder das BioCat Projekt im dänischen Avedøre) 

als Stand der Technik. Die theoretischen Wirkungsgrade der Methanisierungsanlagen liegen 

(ohne Wärmenutzung) im Bereich > 76 %. Inklusive der Nutzung von Abwärme sind höhere 

Wirkungsgrade der Methanisierungsanlagen (> 95 %) möglich. Die Kosten der Anlagen vari-

ieren stark mit der Anlagengröße.  

Nach Erkenntnissen aus dem Bau der Demonstrationsanlagen liegen die voraussichtlichen 

Kosten für eine Umsetzung im Maßstab von 100 MWel bei 223 Mio € im Jahr 2020. Für 2030 

und 2050 werden Kosten von 107 Mio. € beziehungsweise 54 Mio. € prognostiziert.  
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Im Projekt wurden weiterführend viele Schnittstellenthemen bearbeitet. U.a. wurden auch Da-

ten zur Wirtschaftlichkeit der Prozesskette erhoben und Gestehungskosten für verschiedene 

Anwendungsfälle berechnet. Für PtCH4-Anlagen der Größenklasse 10 MWel,Input ergeben sich 

Kosten nach folgender Auftragung in Abhängigkeit der Volllaststunden der Systeme: 

 

Abbildung 1.1: Kostenentwicklung von SNG über PtG für verschiedene Strompreise und Volllast-
stunden (FLH = full load hours; HSH = hot stand-by hours)  

 

1.1.10 Helmeth (HT-Elektrolyse und Methanisierung) 

Die Kopplung von Hochtemperaturelektrolyse (HT-) und -methanisierung und die Verschaltung 

deren endothermer und exothermer Teilprozesse birgt ein hohes Potential für energieeffiziente 

Speicherlösungen ohne technische Einschränkung, da sie SNG (Substitute Natural Gas) als 

Produkt bereitstellt, welches vollständig kompatibel mit dem vorhandenen Erdgasnetz- und 

der vorhandenen Speicherinfrastruktur ist. Die Hochtemperaturelektrolyse von Dampf ver-

braucht im Vergleich zur konventionellen Elektrolyse als Folge der günstigeren thermodyna-

mischen und elektrochemisch-kinetischen Bedingungen für die Reaktion weniger elektrische 

Energie. Außerdem kann die für die Verdampfung des Wassers erforderliche Enthalpie durch 

eine externe Wärmequelle gedeckt werden. Für ein HT-System können drei Betriebsmodi un-

terschieden werden: thermoneutral, endotherm und exotherm. Die HT-Elektrolyse arbeitet im 

thermischen Gleichgewicht (1.285 mV bei 800 °C), wenn der elektrische Energieeintrag dem 

Gesamtenergiebedarf der Umwandlung von Wasserdampf zu Wasserstoff entspricht. In die-

sem Fall entspricht die Wasserstoffumwandlungseffizienz 100 %. Im exothermen Modus über-

steigt der elektrische Energieeintrag die Reaktionsenthalpie, was einem elektrischen Wir-

kungsgrad unter 100% entspricht. In diesem Modus wird Wärme von der Zelle erzeugt und 

kann im System wiederverwendet werden, um z.B. die Feedgase vorzuwärmen. Im endother-

men Modus muss dem System Wärme zugeführt werden, um die Temperatur aufrechtzuer-

halten. Dieser Modus bedeutet, dass der Wirkungsgrad der SOEC von Elektrizität zu Wasser-

stoff über 100 % liegt. 

Im EU-geförderten Projekt „Integrated High-Temperature ELectrolysis and METHanation for 

Effective Power to Gas Conversion“ (HELMETH) [10] wurde die Realisierung einer solchen 
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hocheffizienten PtG-Technologie mit Methan als chemischem Speicher untersucht und umge-

setzt. Die wesentliche technische Herausforderung des Projekts bestand darin eine möglichst 

hohe Umwandlungseffizienz von erneuerbarem Strom zu Methan darzustellen.  

Das Hauptziel des Projekts, der Nachweis der Realisierbarkeit eines integrierten, hocheffizien-

ten PtG-Prozesses wurde erreicht: Im Projekt wurde erstmals weltweit der erfolgreiche Betrieb 

eines Hochtemperatur-Elektrolyseurs im Multi-Stack-Maßstab unter Druck, gekoppelt mit ei-

nem innovativen Methanisierungskonzept demonstriert. In technischem Maßstab konnten mit 

dem im Projekt entwickelten Verschaltungskonzept Gesamtwirkungsgrade von EE-Strom zu 

Methan von > 80 % dargestellt werden. Diese Effizienz ist viel höher ist als eine herkömmliche 

Kombination aus Wasserelektrolyse und Methanisierung. Das Projekt HELMETH hat gezeigt, 

dass eine Darstellung von erneuerbaren Gasen in Form von Methan und dessen Einspeisung 

in das Gasnetz aus energetischen Gesichtspunkten der konventionellen Erzeugung und Ein-

speisung von Wasserstoff ebenbürtig ist. 

 

1.1.11 Regionalisierung der Energieversorgung auf Verteilnetzebene am Modell-

standort Kirchheimbolanden (RegEnKibo)  

Das vom BMWi geförderte Verbundprojekt „Regionalisierung der Energieversorgung auf Ver-

teilnetzebene am Modellstandort Kirchheimbolanden“ (RegEnKibo) [11] hatte die Zielsetzung, 

eine Reduzierung des überregionalen Stromnetzausbaus durch einen verminderten Bezug 

von Ausgleichsenergie für die regionale Energiezelle herbeizuführen. Hierfür wurden im Ver-

bundprojekt das Strom- und das Gasnetz mit allen Abnehmern in Kirchheimbolanden durch 

eine ganzheitliche, sektorengekoppelte, regelungstechnisch optimierte Systemsteuerung ge-

koppelt.  

Im Projekt konnte gezeigt werden, dass durch die Installation von multivalenten und strom-

netzdienlich regelbaren Wärmeerzeugern (elektrische Wärmepumpen und Blockheizkraft-

werke), die Möglichkeit besteht, ohne Beeinträchtigung der Wärmeversorgung der Liegen-

schaften elektrische Energie bei regionalen EE-Überschüssen aufzunehmen oder EE-Defizite 

mit regionalem KWK-Strom auszugleichen. Durch Auswertung von Erzeugung, Verteilungs-

engpässen und Verbrauch von Energie auf Basis von Realdaten und Übertragung auf ver-

schiedene Zukunftsszenarien im betrachteten Energiesystem wurde für hohe EE-Kapazitäten 

wie am Modellstandort die Notwendigkeit für größere, zentrale regelnde Elemente (insbeson-

dere zur Leistungsaufnahme) wie z. B. Power-to-Gas-Anlagen nachgewiesen. Hierbei zeigte 

es sich, dass das Potential von extern regelbaren Gebäudeenergiesystemen und Demand 

Side Management (DSM) nicht ausreicht, um große Anteile der EE-Erzeugung in der Energie-

zelle zu nutzen und das Hoch- und Höchstspannungsnetz zu entlasten. Ferner zeigte sich, 

dass die Versorgungssicherheit mit Sektorenkopplungsoptionen für alle Sektoren leichter zu 

erreichen ist und, dass die Wirkung der Sektorenkopplung durch einen Zellverbund noch ge-

steigert werden kann. 

 

1.1.12 H2-Roadmap 

Im DVGW-Forschungsvorhaben „Transformationspfade zur Treibhausgasneutralität der Gas-

netze und Gasspeicher nach COP21“ [12] wurden der mögliche Beitrag als auch kostenopti-

male Transformationspfade der Gasinfrastruktur auf dem Weg in eine treibhausgasneutrale 
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Energieversorgung untersucht. Das ausgewählte Szenario für die Entwicklung des Gasbe-

darfs ging von einer Reduktion der Gasmenge von 832 TWh in 2015 auf 482 TWh in 2050 mit 

einem zwischenzeitlichen Hoch von 882 TWh in 2030 aus. Zunächst kann Erdgas, indem es 

andere fossile Energieträger wie Kohle substituiert, seinen Absatz steigern, ab 2030 nimmt die 

Erdgasnutzung deutlich ab und wird teilweise durch EE-PtG-Gase ersetzt, um 95 % THG-Min-

derung zu erreichen. 

Die Integration der EE-PtG-Gase in die Gasnetze und Gasspeicher wurde über zwei Techno-

logiepfade in einem komplexen Berechnungsmodell untersucht. Zum einen können sie als EE-

PtG-H2 (Wasserstoff) dem Erdgas beigemischt werden. Dies erfordert für die Einspeisung von 

größeren Energiemengen teilweise eine technische Anpassung der Gasinfrastruktur, die wie-

derum teilweise mit Mehrkosten behaftet ist. Darüber hinaus sind ggf. verbraucherseitig An-

passungen notwendig. Diese wurden bei den bisherigen Bewertungen nicht betrachtet. Zum 

anderen kann der Wasserstoff in einem weiteren, ggf. mit Verlusten behafteten Prozessschritt 

zu EE-PtG-CH4 (Methan) umgewandelt und dem Erdgas beigemischt werden. Dadurch wird 

die Kompatibilität mit der Erdgasinfrastruktur erhöht, die Umwandlung von H2 zu CH4 ist jedoch 

mit Mehrkosten für die Errichtung und den Betrieb von Methanisierungsanlagen verbunden. 

In einem Basis-Szenario wurden hierzu im Zeitraum bis 2050 erforderliche Mehrkosten (ge-

genüber dem Trend-Szenario) in Höhe von etwa 45 Mrd. € ermittelt bei 192 Mrd. € regulären 

Ersatzinvestitionen im gleichen Zeitraum. Das Ergebnis bedeutet, dass für nur etwa 25 % hö-

here Investitionen als ohnehin bis 2050 für den Erhalt der Gasnetzinfrastruktur fällig, eine voll-

ständige Integration von EE-Gasen im deutschen Gasnetz realisierbar ist. 

Auf Basis der gewonnenen Erkenntnisse wurde der Gaswirtschaft empfohlen zeitnah und pro-

aktiv eine umfassende Strategie für den Weg in eine treibhausgasneutrale Gasversorgung 

2050 in Form einer Strategieroadmap zur Treibhausgasneutralität des Gassystems nach COP 

21 zu entwickeln. 

 

1.1.13 greenSNG-Projekt  

Im Rahmen dieses Projektes wurde das Potential und die Realisierbarkeit der SNG-Produktion 

aus ligninhaltiger Biomasse mittels Vergasung untersucht und bewertet. Die unterschiedlichen 

biogenen Reststoffe aus den Bereichen Industrie, Gewerbe, Kommune sowie aus der Land- 

und Forstwirtschaft wurden identifiziert, quantifiziert und mittels GIS-Datenbank ortsaufgelöst 

dargestellt. Es wurde dabei zwischen theoretischen, technischen und nachhaltig/wirtschaftli-

chen Potentialen unterschieden. Die jeweiligen Methangaserträge der verschiedenen Biomas-

sen wurden mit Hilfe einer Referenzanlage berechnet. So wurde ein nachhaltiges und wirt-

schaftliches Gesamtpotential von 9,7 Mrd. m³/a (ohne gekoppelte PtG-Option) ermittelt, was 

etwa 10 % der aktuellen Erdgasnachfrage (2016) in Deutschland entspricht. Dabei weisen 

insbesondere die Regionen Harz, Sauerland und Schwarzwald ein besonders hohes Potential 

auf, wohingegen die Nordseeküste und das Alpenvorland das Geringste besitzen. 

 In Kombination mit der Nutzung von Biomethan über die fermentative Route (ca. 10,3 Mrd. 

m³/a) + PtG-Option = 20 Mrd. m³/a) ergibt sich ein wirtschaftliches und nachhaltiges Gesamt-

potenzial von 20 Mrd. m³/a, welches aus heimischen Quellen erzeugt werden könnte. Dies 

entspricht in etwa 20 % des aktuellen Erdgasbedarfs in Deutschland.  
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Es kann außerdem Strom genutzt werden, um überschüssiges CO2 zu methanisieren und so 

die Methanausbeute zu erhöhen. Theoretisch kann aufgrund der Gaszusammensetzung des 

Roh-SNG das SNG-Potential in etwa verdoppelt werden. Jedoch ist hierzu nach aktuellem 

Stand (2017) das 1,7-fache der EE-Stromproduktion in Deutschland erforderlich. Deshalb 

wurde auf Basis der Mengen an Überschussstrom ein realisierbares Potential an SNG aus 

P2G ermittelt und auf Landkreisebene dargestellt. Unter Beachtung von sowohl lokaler Bio-

masseverfügbarkeit als auch von lokalem Überschussstrom können zusätzlich 2,6 Mrd. m³/a 

produziert werden, was 3 % der aktuellen Erdgasnachfrage entspricht.  

Die Berechnung der SNG-Potentiale wurde durch eine umfangreiche Analyse der technischen 

Realisierbarkeit der Biomassevergasung und der Kopplung mit P2G-Verfahren ergänzt. Nach 

einem Technologiescreening der notwendigen Teilverfahren wurden geeignete Prozessketten 

entwickelt und techno-ökonomisch bewertet. Neben der für die Potentialermittlung herangezo-

genen Referenzkette wurden sechs weitere Prozessketten definiert, welche sich in der Wahl 

und Anordnung der Teilverfahren unterscheiden und für verschiedene SNG-Produktionskapa-

zitäten geeignet sind. Der Entwicklungsstand der vorgeschlagenen Prozessketten variiert da-

bei zwischen teilweise umfangreich erprobten Verfahren und neuartigen Konzepten. Die heiz-

wertbezogenen Wirkungsgrade liegen zwischen 43 % bei Kleinstanlagen und 76 % bei hoch-

integrierten Prozessketten.  

Für die geeigneten Ketten wurden Möglichkeiten aufgezeigt, wie und in welchem Umfang Was-

serstoff eingekoppelt werden kann. Steht genügend Strom zur Verfügung, kann wie bei der 

Potentialberechnung angenommen, der biogene Kohlenstoff nahezu vollständig zu SNG um-

gewandelt werden. Wie aus der Potentialanalyse hervorgeht, kann dies gerade in Regionen 

mit geringem Biomassevorkommen, aber hohem Strompotential entscheidend sein. 

Entscheidend für die Umsetzung der SNG-Produktion aus Biomasse sind die Gestehungs- 

und Bezugskosten für die Endkunden, welche wiederum erheblich durch die politischen Rah-

menbedingungen beeinflusst werden. Wie bei verfahrenstechnischen Anlagen üblich, sinken 

die Produktionskosten mit der Anlagenkapazität. So kann mit einer SNG-Leistung von 200 MW 

schon heute zu Kosten von 60 – 70 €/MWh produziert werden, was sogar unterhalb des aktu-

ellen Biomethanpreises liegt. Bei kleineren Anlagen ist mit Kosten von etwa 100 €/MWh zu 

rechnen, welche jedoch mit einer erheblichen Reduktion der Anfangsinvestition verbunden 

sind. Wird Strom zur SNG-Herstellung genutzt, ist heutzutage mit einer Erhöhung der Produk-

tionskosten zu rechnen, da Elektrolyseure noch mit hohen Investitionskosten verbunden sind. 

Außerdem belaufen sich die aktuellen Entgelte, Steuern und Abgaben auf ein Vielfaches des 

börsengehandelten Strompreises. 

Zukünftig ist damit zu rechnen, dass SNG aus Strom zu vergleichbaren Preisen wie rein bio-

massebasierte SNG produziert werden kann, falls die Elektrolyse-Technologie mit der prog-

nostizierten Reduktion der Investitionskosten standhält und P2G-Anlagen von gewissen 

Stromabgaben befreit werden. Jedoch liegt der Bezugspreis für Endkunden auch zukünftig 

deutlich über dem aktuellen Erdgaspreis. 
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1.1.14 CO2 für PtG Projekt 

Für die Bewertung der Potentiale von erneuerbarem Methan in einem zukünftigen Energiesys-

tem ist es erforderlich die deutschlandweit heute und zukünftig verfügbaren CO2-Mengen zu 

kennen und idealerweise räumlich verorten zu können. Aktuell werden als „grüne“ CO2-Quel-

len in den meisten Fällen Biogaseinspeiseanlagen betrachtet. Hier liegt das CO2 in vergleichs-

weise hoher Reinheit vor und kann ohne großen Aufwand für Power-to-SNG (PtSNG) verfüg-

bar gemacht werden. Es ist jedoch offenkundig, dass die verfügbaren Biogasmengen als CO2-

Quellen nicht ausreichen werden, um den zukünftigen Bedarf von Power-to-SNG als großska-

liges Energieversorgungs- und -speicherkonzept zu decken. Daher besteht große Notwendig-

keit an der Erschließung von alternativen CO2-Quellen. Als alternative CO2-Quellen können 

Gasströme aus industriellen Prozessen (z. B. aus Kalk- oder Zementwerken, Stahlwerken oder 

der chemischen Industrie) in Betracht gezogen werden, aber auch CO2 aus regenerativen 

Quellen jenseits von Biogas (z. B. Vergasungsanlagen, Kläranlagen) kann verwendet werden. 

Bei der Auswahl von CO2-Quellen muss insbesondere die langfristige Verfügbarkeit (bis 2050 

und darüber hinaus) gewährleistet sein. Vor diesem Hintergrund sind besonders die produkti-

onsgutgetriebenen industriellen CO2-Quellen relevant, deren CO2-Emissionen sich aufgrund 

des Bedarfs an den entsprechenden Produkten auch in Zukunft nicht vermeiden lassen wer-

den können. 

Die in Deutschland für PtSNG-Prozesse erschließbaren CO2-Potentiale (stationäre Quellen) 

liegen derzeit bei ca. 500 Mio. t/Jahr. Die räumliche Verteilung der CO2-Emissionen ist bran-

chenabhängig und wird u.a. von der Rohstoffsituation, Synergien mit anderen Industriezwei-

gen, Verfügbarkeit von Arbeitnehmern und der räumlichen Verortung von Kunden bestimmt. 

Im Durchschnitt über alle CO2-Emittenten kann in erster Näherung davon ausgegangen wer-

den, dass CO2 in Deutschland flächendeckend verfügbar ist (vgl. Abbildung 1.2). Eine zukünf-

tige Reduktion von CO2-Emissionen ist hauptsächlich im Bereich der konventionellen Strom- 

und Wärmeerzeugung zu erwarten. Langfristiges Potential für die Erzeugung von erneuerba-

rem Methan über PtSNG ist vor allem bei prozessbedingten, industriellen CO2-Quellen zu se-

hen. Diese machen derzeit ca. 40 – 70 Mio. t (5 – 9 %) der jährlichen CO2-Emissionen aus. In 

2050 werden nach Einschätzungen dieser Studie in Deutschland pro Jahr insgesamt noch ca. 

80-180 Mio. t CO2 für die stoffliche Nutzung verfügbar sein. Der Anteil biogener CO2-Emissio-

nen (heute ca. 2 – 3 %) könnte bei weitgehender Ausschöpfung der Biomassepotentiale und 

Reduktion der fossilen CO2-Emissionen in 2050 auf einen Anteil von 30 – 50 % steigen. Die 

zukünftig prognostizierten CO2-Mengen („grüne“ und zulässige „graue“ Emissionen) reichen 

aus, um die nach der dena Leitstudie „Integrierte Energiewende“ (2018) [13] und der Studie 

nach Nitsch „Die Energiewende nach COP 21“ (2016) [14] für 2050 prognostizierten SNG-

Bedarfe von 500 – 880 TWh/Jahr zu decken. Einschränkend muss erwähnt werden, dass ggf. 

auch andere Industriezweige CO2 als zukünftigen Rohstoff erschließen werden, was die zur 

Verfügung stehenden Mengen für PtG reduzieren wird. 
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Abbildung 1.2: Räumliche Verteilung der jährlichen CO2-Emissionen aller erfassten Anlagen in 
Deutschland 

Technologien für die Bereitstellung von CO2 mit hohem Technologiereifegrad (TRL) sind in 

Form von Adsorptions- und Absorptionslösungen bereits heute vorhanden. Diese sind vorwie-

gend im Bereich der Erdgas-, Synthesegas- und Biogasaufbereitung im Einsatz. Neuere Tech-

nologien, z. B. membranbasierte Aufbereitungstechnologien finden bereits heute Anwendung 

im Biogassektor. Die Anwendbarkeit von Membrananlagen auf die CO2-Abscheidung aus 

Rauchgas ist Gegenstand aktueller Untersuchungen. Weiterentwicklungen von Technologien 

zur Bereitstellung von CO2 finden vornehmlich im Bereich der eingesetzten Materialien (Ad-

sorbentien, Waschflüssigkeiten, Membranmaterialien) statt. Die Kosten der CO2-Bereitstellung 

aus Prozessabgasen auf Basis der genannten Technologiealternativen variiert nach CO2-

Quelle und Anlagengröße im Bereich zwischen 20 – 80 €/t CO2. CO2 aus Kleinst-Biogasanla-

gen (< 200 m³/h Rohbiogas) und CO2 aus Luft liegt im Bereich von 120 – 140 €/t CO2. In Bezug 

auf die Gestehungskosten von SNG über PtG-Prozesse ist der Kostenanteil der CO2-Bereit-

stellung heute und auch perspektivisch als vergleichsweise gering einzustufen. 

Die SNG-Gestehungskosten aus PtSNG-Prozessen liegen heute im Bereich von etwa 0,23-

0,33 €/kWh SNG und sind, auch unter Annahme von geringen Strompreisen (in dieser Studie 

3 ct/kWh bei 3.500 Volllaststunden), stark von den Stromkosten und von den Anfangsinvesti-

tionen für die erforderlichen Elektrolyseure getrieben. Die vergleichsweise große Variations-

breite der SNG-Gestehungskosten von ca. 30 % ist bedingt durch Kostendegressionseffekte 
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über die PtG-Anlagengröße (für verschiedene CO2-Quellen in D). Bei der gekoppelten Biome-

than- und PtSNG-Produktion eröffnen sich durch Kostenwälzung Möglichkeiten eine ver-

gleichsweise günstige kleinskalige SNG-Produktion (ca. 0,13 €/kWh SNG), vgl. Abbildung 1.3, 

darzustellen. Effizienzsteigerungen durch effektive Wärmeintegration ist v.a. bei Zukunftstech-

nologien, d.h. bei der Einkopplung von Prozessabwärme der Methanisierung in die Bereitstel-

lung von CO2 aus der Luft oder zur Verdampfung des Wassers in Falle der HT-Elektrolyse 

möglich. Hier ergeben sich Potentiale für Reduktion der SNG-Gestehungskosten um weitere 

3-10 %. Unter Berücksichtigung von zukünftigen Preisentwicklungen der Elektrolyse und der 

Methanisierungstechnologien werden sich die SNG-Gestehungskosten (erneut mit Strombe-

zugskosten von 3 ct/kWh gerechnet) auf 0,11-0,18 €/kWh SNG reduzieren. Auch hier ist der 

Hauptkostentreiber noch immer der Strompreis (vgl. Abbildung 1.4). 

 

Abbildung 1.3: Kosten für SNG aus Biogas und PtG-Prozessen in Abhängigkeit von CO2-
Quelle und Anlagengröße 

 

Abbildung 1.4: Kostenentwicklung von SNG aus Biogas und PtG-Prozessen bis 2050 
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1.1.15 Power&Biomass2Gas 

Im vom Land Baden-Württemberg geförderten Projekt „Potenziale der Speicherung erneuer-

barer Energie durch gasförmige Kohlenwasserstoffe auf Basis flexibler Biomassenutzung und 

Auswirkungen auf die Strombereitstellung und Netzentlastung in Baden-Württemberg“ 

(Power&Biomass2Gas P&B2G) [15] wurde untersucht, wie durch den flexiblen Betrieb von 

Biomassevergasungsanlagen Strom zu Zeiten hoher Einspeisung durch Erneuerbare Ener-

gien (EE)-Anlagen im Erdgasnetz gespeichert werden kann. Als Vergasungstechnologie 

wurde die sorptionsunterstützte Wasserdampfvergasung (engl. „sorption enhanced reforming“ 

SER) in einer dual zirkulierenden Wirbelschicht näher betrachtet. Ein wichtiger Vorteil bei die-

ser Technologie ist, dass der Verbrennungsreaktor sowohl mit Luft als auch mit Sauerstoff aus 

einer Elektrolyse betrieben werden kann. Der Betrieb der Elektrolyse richtet sich direkt nach 

der fluktuierenden, erneuerbaren Stromerzeugung aus Photovoltaik oder Wind. Bei Betrieb mit 

Sauerstoff (Oxy-Verbrennung mit Rauchgasrezirkulation) entsteht ein Abgasstrom mit einem 

sehr hohen CO2-Anteil. Das so gewonnene CO2 kann zusammen mit dem aus der Elektrolyse 

erzeugten Wasserstoff ebenfalls der Methanisierung zugeführt werden. Somit besteht die 

Möglichkeit sehr hohe Anteile, unter idealen Voraussetzungen nahezu 100 % des in der Bio-

masse enthaltenen Kohlenstoffs, für die Synthetic Natural Gas (SNG)-Erzeugung zu verwen-

den. 

 

1.1.16 Res2CNG 

In dem vom Land Baden-Württemberg geförderten Projekt „Innovative Erzeugung von SNG 

und CNG aus biogenen Rest- und Abfallstoffen“ (Res2CNG) [16] wurde ein hochintegriertes 

Verfahren entwickelt, welches die Umwandlung von Reststoffen zu methanbasierten Kraftstof-

fen ermöglicht. Waldrestholz, Stroh und Klärschlamm wurden als relevante Ausgangsstoffe im 

Projekt zugrunde gelegt.  

Auf Basis der Einzelanalysen der Teilverfahren wurden im weiteren Verlauf des Projekts die 

Kopplung von Hochtemperaturelektrolyse, Druckvergasung und zweistufiger Methanisierung 

auf das Potential eines integrierten Gesamtprozesses hin untersucht. Dabei wurde zwischen 

der Produktion von Bio-CNG und Bio-LNG unterschieden. Die drei untersuchten Anlagenkon-

figurationen sind in Form von Szenarien (1: Stand der Technik, 2: Innovative Prozesskette zu 

CNG, 3: Innovative Prozesskette zu LNG) dargestellt. Für das Bio-LNG-Szenario wurde an-

statt von Waldrestholz ein Einsatzstoff-Mix aus Holz, Stroh und Klärschlamm betrachtet, um 

das Verfahren auf ein breiteres Einsatzspektrum hin zu bewerten.  

Es zeigt sich, dass unter den gesetzten Rahmenbedingungen die Szenarien 2 und 3 mit einer 

SOEC-Elektrolyse und effizienzsteigernder Maßnahmen durch eine Wärmeintegration im Ver-

gleich zum konventionellen Verfahren geringere Kraftstoffgestehungskosten aufweisen. Zwar 

ist die SOEC-Elektrolyse unter heutigen Bedingungen noch mit deutlich höheren spezifischen 

Investitionskosten verbunden als die PEM-Elektrolyse, jedoch sind für die Realisierung des 

Konzepts auf Basis der SOEC-Elektrolyse kleinere Leistungsbereiche erforderlich als im Sze-

nario 1. Weiterhin erfordert die SOEC-Elektrolyse geringere spezifische Strombedarfe und da-

mit auch geringere Strombezugskosten. Insgesamt gesehen nehmen die Strombezugspreise 

den größten Einfluss auf die Höhe der Kraftstoffgestehungskosten, gefolgt von den Investiti-

onskosten für die Elektrolyse und die Biomassekosten, damit kommt ihnen eine entscheidende 

Rolle hinsichtlich der Diskussion künftiger kostensenkender Potentiale zu. 
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Abbildung 1.5: Vergleich von Kraftstoffgestehungskosten verschiedener Prozessketten 

Durch die Kopplung von Vergasung und der zusätzlichen Einbindung von Elektrolysewasser-

stoff kann der biogene Kohlenstoff nahezu vollständig in den Produkten verbleiben. Günstige 

Temperaturniveaus der Wärmeströme führen hierbei zu einem äußerst effizienten Betrieb der 

Prozesskette. Durch die hohen, brennwertbezogenen Wirkungsgrade der Power-to-Methan-

Prozesskette von über 80 % sowie durch die ermittelten SOEC-Investitionskosten wird das 

technisch-wirtschaftliche Potential der SOEC-Technologie im Vergleich zu den anderen Elekt-

rolysetechnologien, wie der PEM- oder der alkalischen Elektrolyse, hervorgehoben, insbeson-

dere bei der thermischen Kopplung mit dampferzeugenden Prozessen und der Biomassever-

gasung.  

Die Erzeugung von Bio-CNG und Bio-LNG aus Biomasse unter Einbindung von elektrolytisch 

erzeugtem Wasserstoff ermöglicht die Bereitstellung von biobasiertem Kraftstoff bei gleichzei-

tig sehr hohem Kohlenstoffausnutzungsgrad. Sie ist aber (noch) mit vergleichsweise hohen 

Kraftstoffgestehungskosten im Vergleich zu fossilen Referenzen verbunden. Auch ist bei die-

sem Vergleich zu beachten, dass sich die untersuchten Verfahren noch in der Entwicklung 

befinden und als künftige Technologie mit Unsicherheiten behaftet sind. 

 

1.1.17 DVGW-Potentialstudie PtG in Verteilungsnetzen  

In der 2015 veröffentlichten DVGW-Potentialstudie „Nutzen der Power-to-Gas-Technologie 

zur Entlastung der 110-kV-Stromverteilungsnetze“ [17] ist es das Ziel, den Betrachtungsbe-

reich für PtG unter Berücksichtigung des Vorgängerprojektes („Nutzen von Smart-Grid-Kon-

zepten unter Berücksichtigung der Power-to-Gas-Technologie“,  2014) zu erweitern. Dabei 

wird im Gegensatz zum Vorgängerprojekt neben der Niedrig- und Mittelspannung auch die 

Hochspannungsebene betrachtet. Von den Netzbetreibern der Region Emsland (EWE Netz 

GmbH und Avacon AG) wurden die Daten ihrer Netze bereitgestellt. Bis 2050 wird mit einem 

hohen Zubau von Windenergieanlagen sowie Photovoltaik-Anlagen im Emsland gerechnet. 
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Diese müssen in das Stromnetz integriert werden können. Daraus ergibt sich vor allem für den 

ländlichen Raum für die Verteilungsnetze Handlungsbedarf. Für den Gasabsatz wird bis 2050 

mit einer Reduzierung auf ca. 50 % gerechnet. Der Einsatz von Power-to-Gas im Stromvertei-

lungsnetz bedeutet in verschiedenen Anwendungsfällen einen systematischen Zusatznutzen. 

Somit würde es zu einer Entlastung der gesamten Verteilungsnetzebenen und infolgedessen 

zu einer spannungsübergreifenden Reduktion des erforderlichen Stromnetzausbaus kommen. 

Weiterhin können PtG-Anlagen entsprechend der jeweiligen Anforderung ausgelegt und ska-

liert werden sowie den Netzausbau gezielt zeitlich verschieben. Falls es bei Windenergie- oder 

Photovoltaikanlagen zu Prognosefehlern kommt, kann das Risiko von anfallenden Kosten für 

Ausgleichsenergie durch die Zuschaltung von PtG-Anlagen minimiert werden. Somit kann so-

wohl bei einem Überschuss an Strom als auch Mangel Energie aus dem System gespeichert 

bzw. zugeführt werden. Weiterhin können die Produkte aus PtG im Mobilitätssektor Einsatz 

finden. Einerseits kann Methan in Erdgasfahrzeugen, andererseits Wasserstoff in Brennstoff-

fahrzeugen verwendet werden. Hierfür würde jedoch zur Anwendung im privaten Personen-

verkehr eine überregionale Infrastruktur benötigt werden, welche in naher Zukunft nicht erwar-

tet wird. Der Einsatz im ÖPNV könnte zur überregionalen Wasserstoffmobilität dienen. Die 

maximalen Investitionskosten für PtG beim Einbau in Stromverteilungsnetze liegen bei 520-

1.400 €/kW. 

 

1.1.18 KonStGas 

In der vom Bundesministerium für Wirtschaft und Energie geförderten Studie „Integration fluk-

tuierender erneuerbarer Energien durch konvergente Nutzung von Strom-und Gasnetzen – 

Konvergenz Strom- und Gasnetze“ [18] aus dem Jahr 2017 war es das Ziel, mögliche Syner-

gieeffekte bei der Kopplung von Strom- und Gasnetzen zu untersuchen. Die durchgeführten 

Analysen und Berechnungen wurden zum Großteil modellgestützt realisiert. Zwei zentrale 

Szenarien wurden in dieser Studie betrachtet. Einerseits das 80 %-EE-Szenario, welches die 

bis zum Jahr 2050 das im EEG gesetzte Ziel von 80 % Auslastung des Bruttostromverbrauchs 

mittels Erneuerbarer Energien gewährleistet. Hierfür ist ein Ausbau von Windkraft-und Photo-

voltaikanlagen nötig. In diesem Szenario wurden zwei Varianten betrachtet. In Variante 1 soll-

ten die 80 % ohne Einsatz von PtG im Energienetz erreicht werden, in Variante zwei mit PtG-

Einbindung. Andererseits das 100 %-EE-Szenario, welches die vollständige Deckung der 

Stromnachfrage aus Erneuerbaren Energien untersucht. Die wichtigste Voraussetzung für die-

ses Szenario ist der Ausstieg aus der Kohleverstromung sowie ein gleichzeitig deutlich gestei-

gerter EE-Ausbau. PtG soll hier in Zeiten eines hohen EE-Aufkommens erneuerbares Gas 

produzieren. Dieses kann bei Bedarf in konventionellen Gas-Kraftwerken rückverstromt wer-

den. Bei beiden Szenarien wird davon ausgegangen, dass zwar die Stromnachfrage neuer 

Verbraucher (z.B.: durch Elektromobilität) leicht zunimmt, in der Gesamtheit aber ein Rück-

gang an benötigtem Strom um ca. 12 % stattfindet. Weiterhin wird für beide Szenarien mit dem 

gleichen Stromübertragungsnetz gerechnet.    

Im 80 %-EE-Szenario ohne PtG werden etwa 70 % der elektrischen Leistung mittels Gas- und 

Dampfkraftwerken und ca. 30 % durch Gasturbinenkraftwerke erzeugt. Erstgenannte Kraft-

werke dienen dabei zur Deckung der Nachfrage, während die Gasturbinen zur Flexibilität ein-

gesetzt werden. Aufgrund von markt-und netzseitigen Restriktionen müssten 12,8 % der EE-

Erzeugung abgeregelt werden. Im 80 %-EE-Szenario mit PtG wurden drei Standorte in Nord-

deutschland ausgewählt, an denen PtG-Anlagen zusammen 5 GWel bereitstellen. Die netzsei-

tigen Abregelungen steigen bei dieser Variante im Vergleich zur ersten leicht an. 2050 werden 
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etwa 9 % der Gasnachfrage mit erneuerbaren Gasen gedeckt (8 % Biogas, 1 % Wasserstoff). 

Damit die zulässigen Wasserstoffkonzentrationen an den drei Standorten der PtG-Anlagen 

nicht überschritten werden, muss ein Teil des Wasserstoffs vor der Einspeisung ins Gasnetz 

methanisiert werden.  

Grundlage für das 100 %-EE-Szenario ist im Vergleich eine deutliche Steigerung des Ausbau-

pfades für Erneuerbare Energien, so dass eine ausschließliche Versorgung des Stromsektors 

mit EE erfolgen kann. Weiterhin müssen deutlich mehr Kraftwerke gebaut werden und der 

Bedarf an PtG-Anlagen steigt ebenfalls signifikant an, um eine Vollverstromung des Stromsek-

tors mittels EE zu erreichen. Der Anteil an bereitgestellter Gesamtleistung durch PtG nimmt 

bei diesem Szenario bis 38 GWel zu. Dabei werden 13Standorte für PtG-Anlagen entlang der 

Küsten verteilt. Simulationen zeigten, dass sich lokale Netzengpässe ergeben. Werden die 

PtG-Anlagen auf 30 Standorte verteilt, konnte sowohl die Abregelung reduziert, als auch die 

Netzengpässe verringert werden. In diesem Szenario werden insgesamt 37 % der Gasnach-

frage mittels Wasserstoff (29 %) und Biogas (8 %) abgedeckt. Jedoch sind die Gastrans-

portnetze nicht überall in der Lage, das gesamte Gas aus den PtG-Anlagen aufzunehmen. Im 

Vergleich zum 80 %-EE-Szenario werden hier jedoch neben den zulässigen Wasserstoffkon-

zentrationen auch die Transportkapazitäten überschritten. Hier ist zur Umsetzung neben der 

Methanisierung somit auch ein Ausbau der Transportnetze nötig.    

Beide Szenarien führen zwar zu einer deutlichen Reduzierung der Treibhausgasemissionen, 

jedoch können die Reduktionsziele gegenüber 1990 um 80 % nicht erreicht werden. Hier 

müssten ebenfalls in andere Sektoren, wie Industrie und Haushalt, Maßnahmen getroffen wer-

den. Weiterhin wäre ein frühzeitiger Ausbau der Infrastrukturen in allen Sektoren im Sinne der 

Entwicklung der Erneuerbaren Energien nötig. Dafür müssen die Flexibilitäts- und Speicher-

optionen im Energiesystem ausgebaut und detaillierte Analysen und Prognosen für die Ent-

wicklung von Energiesystemen  über das Jahr 2050 hinaus durchgeführt werden.  

 

1.1.19 Analyse und Bewertung der Nutzungsmöglichkeiten von Biomasse 

Die Studie „Analyse und Bewertung der Nutzungsmöglichkeiten von Biomasse“ [19] aus dem 

Jahr 2005 gibt einen Überblick zu den Biomasse- und Biogaspotentialen in Deutschland im 

Jahr 2005 bis zum Jahr 2030. Das Biomasseangebot wird in die Arten Rückstände und Ener-

giepflanzen unterschieden: 

 Rückstände, Nebenprodukte und Abfälle umfassen schon vorhandene Stoffe bzw. 

Stoffströme, die einer energetischen Verwertung zugeführt werden. Beispiele sind 

Rest- und Abfallholz, Stroh oder organische Abfälle aus Industrie und Gewerbe. Die 

verfügbare Menge der nutzbaren Rückstände wird durch Land- und Forstwirtschaft, 

Industrieproduktion bzw. durch die Abfallwirtschaft beeinflusst. 

 Im Gegensatz dazu werden Energiepflanzen direkt für eine energetische Nutzung auf 

landwirtschaftlichen Flächen angebaut. Sie zählen zu den nachwachsenden Rohstof-

fen (Nawaro), deren Verfügbarkeit im Wesentlichen durch das Flächenangebot und die 

Ernteerträge bestimmt wird. Hier ist die Konkurrenz zu anderen Flächennutzungen, 

etwa der Nahrungsmittelproduktion, zu berücksichtigen. 

Für beide Arten gilt, dass die Biomasse über verschiedene Umwandlungsschritte für die Ener-

gieerzeugung nutzbar gemacht werden muss. Erst nach einer mechanischen Behandlung 
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(z.B. häckseln), bio-chemischen (z.B. Vergärung zu Biogas), thermochemischen (z.B. Verga-

sung) oder physikalisch-chemischen Umwandlung (z.B. Verestern zu Biodiesel) steht der Se-

kundärenergieträger für die Erzeugung von Strom, Wärme oder als Kraftstoff bereit. 

Das technische Bioenergiepotential wird in folgende Kategorien unterschieden:  

 halmgutartige Rückstände, Nebenprodukte und Abfälle (u. a. Stroh- und Land-
schaftspflegematerial) 

 holzartige Rückstände, Nebenprodukte und Abfälle (u. a. Waldrestholz, Schwach-
holz, Altholz, Industrierestholz, Landschaftspflegeholz) 

 sonstige Rückstände, Nebenprodukte und Abfälle (d. h. Exkremente und Ernterück-
stände, Abfälle aus Gewerbe und Industrie, organische Siedlungsabfälle) 

 Energiepflanzen (Nawaro) 
 

Das technische Biomassepotential aus dem Jahr 2005 ist in Tabelle 1.1 zusammengestellt.  

Tabelle 1.1: Technisches Biomassepotential, Daten aus 2005 

 

Das maximal thermo-chemisch nutzbare Potential (Verbrennung, Vergasung) beträgt damit im 

Mittel 238,1 Mrd. kWh/a, das maximal bio-chemisch nutzbare Potential (Vergärung zu Biogas) 

liegt bei 72,2 Mrd. kWh/a. Es setzt sich aus den Hauptbestandteilen Exkrementen und Ein-

streu sowie den Energiepflanzen (Nawaro) zusammen. Das verfügbare Halmgut kann immer 

nur einmal genutzt werden, also entweder thermo-chemisch (Verbrennung, Vergasung, 

53,5 Mrd. kWh/a) oder bio-chemisch (Vergärung zu Biogas, 8,6 Mrd. kWh/a). Die landwirt-

schaftliche Fläche kann auch zur Herstellung von Biodiesel genutzt werden (physikalisch-che-

mische Umwandlung), das Gesamtpotential liegt dann im Bereich von 13,9 Mrd. kWh/a. 
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Die angegebenen Werte unterliegen naturgemäß einer gewissen Schwankungsbreite. Da die 

Werte in der Regel aufgrund vorhandener Statistiken und unter verschiedenen Annahmen re-

cherchiert wurden, können Schwankungsbreiten von ca. ± 20 % angenommen werden. 

Das in den einzelnen Bundesländern bestehende regionale technische Potential zur Biogas-

erzeugung durch Fermentation ist nahezu proportional zu der Flächengröße, da die landwirt-

schaftlichen Reststoffe zusammen mit dem Nawaro-Anbau die Potentiale dominieren. Ent-

sprechend liegt in Bayern das größte Potential mit rund 15,1 Mrd. kWh/a vor, während in den 

Stadtstaaten Bremen, Berlin und Hamburg das technische Potential eher gering ist und sich 

im Wesentlichen auf industrielle und kommunale Reststoffe stützt. 

Die zukünftige Verfügbarkeit von Biomassepotentialen wird maßgeblich durch die Entwicklung 

der Anbauflächen bestimmt, wobei die Konkurrenz zur Nahrungsmittelindustrie berücksichtigt 

werden muss. Weiterhin trägt die Ernteertragssteigerung zu höheren Nawaro-Potentialen bei, 

sie liegt zwischen 1 und 3 % pro Jahr und wird mit 2 % für die zukünftige Potentialberechnung 

kalkuliert. Die Flächenpotentialentwicklung von 2005 bis 2030 ist in Abbildung 1.6 angegeben.  

 
Abbildung 1.6: Annahme der Entwicklung der verfügbaren Flächen - Ausblick nach Verwen-
dung bis 2030 

 

Die Fläche, die für Pflanzen zur Biogasgewinnung im Jahr 2005 zur Verfügung steht, beläuft 

sich auf 550.000 ha. Bei einem durchschnittlichen Ertrag von Nawaro-Mais von 45 t/ha, einer 

Biogasertrag von 180 m³/t und einem Methangehalt von 55 % ergibt sich ein Potential von ca. 

2,4 Mrd. m³(CH4)/a oder 24 Mrd. kWh/a.  

Stärkster Treiberfaktor für eine deutliche Potentialsteigerung bis 2030 sind dabei die wachsen-

den Biogaspotentiale durch Energiepflanzenanbau (Nawaro). Bei ausschließlicher Nutzung 

der für Energiepflanzen zur Verfügung stehenden Flächen in Deutschland (1,6 Mio. ha in 

2030) kann das maximale technische Biogaspotential von derzeit ca. 70 Mrd. kWh/a auf 

116 Mrd. kWh/a in 2020 sowie gut 165 Mrd. kWh/a im Jahr 2030 ansteigen. Diese Mengen 

gelten bei einer jährlichen Ernteertragssteigerung von 2 %.  

Insgesamt wurde in dieser Studie für einen realistischen Ausbaupfad der Biogaseinspeisung 

eine Gaserzeugung von rd. 10 Mrd. m³ (105 Mrd. kWh/a) im Jahr 2030 abgeschätzt. Dieses 

Wachstum der Kapazitäten erfordert jedoch stabile politische Rahmenbedingungen und dau-

erhafte Wettbewerbsfähigkeit der Energieproduktion aus Biogas.  
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In der Biomasse-Studie wurden folgende Überlegungen zur Abschätzung der absatzbezoge-

nen Aufnahmekapazität des deutschen Gasnetzes durchgeführt (dargestellt in Abbildung 1.7) 

 Ausgangspunkt ist die Gesamtabgabe im bundesdeutschen Gasnetz von ca. 

904 Mrd. kWh/a.  

 Die Verteilmenge durch die Ortsverteilungsunternehmen (OVU) beträgt 676 Mrd. 

kWh/a und stellt die Bezugsgröße für die Biogaseinspeisung dar, wovon jedoch nur die 

Sommergrundlast von 331 Mrd. kWh/a für einen kontinuierlichen Betrieb der Biogas- 

und Vergaseranlagen als Referenzgröße zur Verfügung steht.  

 Eine theoretische, durch den Gasabsatz gedeckte Aufnahmekapazität von Austausch-

gas von 212 Mrd. kWh/a ergibt sich aufgrund von Absatzkriterien wie Sommerminimal-

last und Nachttalfaktoren.  

 Für das Jahr 2030 wurde in einem optimistischen Wachstumspfad ein realistisches 

Biogas-Einspeisepotential von gut 100 Mrd. kWh/a (10 Mrd. m³(CH4)) abgeschätzt.  

Das Einspeisepotential für Deutschland beträgt 212 Mrd. kWh/a an aufbereitetem Biogas (ca. 

19 Mrd. m³/a) entsprechend ca. 1,9 Mrd. m³(H2)/a auf der Verteilerebene ohne Berücksichti-

gung struktureller Randbedingungen.  

 

 

Abbildung 1.7: Ableitung der absatzbezogenen Aufnahmekapazität für Biogas als Durch-
schnittsbetrachtung für Deutschland 
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1.1.20 Wuppertal Bulletin zu Instrumenten des Klima- und Umweltschutzes  

Im Wuppertal Bulletin 2009 zu Instrumenten des Klima- und Umweltschutzes [20] wird auf den 

Einfluss der Biomethananwendung im Kraftstoffbereich zur Erfüllung der Fuel Quality Directive 

eingegangen.  

Die im Jahr 2009 überarbeitete Fuel Quality Directive (2009/30/EG) beinhaltet das Ziel, zum 

Schutz des Klimas durch Reduktion von Treibhausgasen im Verkehr beizutragen, indem für 

alle In-Verkehr-Bringer von Kraftstoffen die Verpflichtung gilt, die Lebenszyklusemissionen ih-

rer Treibstoffe bis 2020 gegenüber 2010 um 6 % zu reduzieren. Das 6 % - Reduktionsziel 

können Kraftstoffanbieter erreichen, indem sie a) Biofuels beimischen, b) mehr Niedrigemissi-

onkraftstoffe (Wasserstoff oder Elektrizität) im Transportsektor nutzen oder c) Emissionen bei 

der Herstellung der fossilen Kraftstoffe reduzieren. Um die Vorgaben der Richtlinie zu erfüllen, 

können vier Typen von Maßnahmen ergriffen werden:  

- Einsatz alternativer Rohstoffe;  

- Verbesserung der Exploration (kein unkontrolliertes Ablassen von Begleitgasen 
etc.);  

- Verbesserung der Raffinerie (Effizienzsteigerung, Ko-Feuerung Biomasse, …);  

- Einsatz von Biokraftstoffen oder anderen alternativen Kraftstoffen. 

Um die Vorgaben aus der Fuel Quality Directive zu erfüllen, wird neben den ersten drei ge-

nannten Maßnahmen der Einsatz von Biokraftstoffen mit einer günstigen Treibhausgasbilanz 

sicher eine Rolle spielen. Dazu gehört Erdgas, welches in Form von Compressed Natural Gas 

(CNG) in Deutschland bereits als Kraftstoff eingesetzt wird, allerdings mit bislang äußerst ge-

ringem Marktanteil von rund 0,3 % [21]. Zum Ausbau des Marktanteils kann ein weiterer gas-

förmiger und biogener Kraftstoff genutzt werden: Biomethan als Gas aus der Vergärung von 

Energiepflanzen, das zu Erdgasqualität aufbereitet und über das Erdgasnetz zur Verfügung 

gestellt werden kann, bietet eine 78 %ige Minderung von Treibhausgasen gegenüber der fos-

silen Referenz [22].  

Gasförmige Kraftstoffe alleine sind jedoch kein alleiniger Lösungsweg für die Anforderungen 

der Fuel Quality Directive, da der benötigte Biomethan-Anteil unrealistisch hoch wäre, aller-

dings gewinnt der Kraftstoff CNG durch die Beimischung von Biomethan an Attraktivität. Auch 

ist es im Sinne des Klimaschutzes fraglich, ob der Einsatz von Biomethan im stationären Be-

reich beispielweise in einem BHKW mit Abwärmenutzung doch sinnvoller ist, da diese Anwen-

dung deutlich bessere Umwandlungsgrade aufweist.  

1.1.21 Virtuelles Institut Strom zu Gas und Wärme 

Im Rahmen des Projektes “Virtuelles Institut: Strom zu Gas und Wärme“ [23] wurden Flexibili-

sierungsoptionen im Strom – Gas – Wärmesystem untersucht. Unter anderem wurden poten-

zielle H2-Standorte in Deutschland ermittelt.  

Die Gesamtansicht von Deutschland zeigt, dass bei der Betrachtung von Windenergie, vor 

allem in der nördlichen Hälfte, viele Umspannwerke (USW) eine Belastung durch den einge-

speisten Strom erfahren. Sie werden als potenzielle Energieumwandlungsstandorte unter-

sucht, da sie über Anschluss an unterschiedliche Netzebenen verfügen und durch die Einbin-

dung von Speichern oder anderen Flexibilitätsoptionen, z.B. die Hochspeisung von EE-Strom-

mengen auf die Übertragungsnetzebene, reduzieren können.  
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Auf Ebene der Bundesländer liegen die meisten betrachteten Umspannwerke in Nordrhein-

Westfalen (715), gefolgt von Bayern (564) und Niedersachsen (429). Werden unter Einsatz 

von Abstandsregeln Kriterien zur lokalen Verfügbarkeit, z.B. von EE-Erzeugungsanlagen oder 

auch Gastransportnetzleitungen definiert, so resultiert eine Teilmenge dieser Anlagen, die für 

spezielle Nutzungspfade wie „Power-to-Gas plus Einspeisung ins Gasnetz“ potenziell geeignet 

sind1. Es ergeben sich so z.B. für das Kriterium „Mehr als 5 Windenergieanlagen innerhalb von 

5 km Radius“ 181 USW in NRW, 48 in Bayern (geringe EE-Kapazitäten) und 205 in Nieder-

sachsen. Werden sowohl Wind als auch Photovoltaik betrachtet, rücken auch einige Regionen 

im Süden in den Fokus, an denen Flexibilitätsoptionen wie Power-to-Gas sinnvoll installiert 

werden könnten.  

Aus der Anwendung des zusätzlichen Kriteriums der Nähe zum Gastransportnetz resultiert 

eine Abnahme der potenziellen Standorte. Es wurde ein enger Radius von 2,5 km gewählt und 

angenommen, dass der infrastrukturelle Anschluss über eine zusätzliche Stromdirektleitung 

realisiert wird. Für Umspannwerke mit Belastung durch Windenergieanlagen reduziert sich die 

Anzahl von 884 auf 422 Standorte. Diese liegen zu großen Teilen in Nordrhein-Westfalen (109 

Umspannwerke) und Niedersachsen (100 Umspannwerke). In den auf NUTS-3-Ebene aufge-

lösten Datensätzen ist jedoch zu erkennen, dass auch in anderen Bundesländern Regionen 

existieren, in denen besonders viele Umspannwerke die genannten Kriterien erfüllen. Im Hin-

blick auf die Belastung durch sowohl Wind- als auch PV-Einspeisung reduziert sich die Anzahl 

der Umspannwerke mit Gastransportnetzanschluss von 659 auf 321, siehe Abbildung 1.8.  

 
Abbildung 1.8:H2-Einspeisepotentialorte ins Gastransportnetz [23] 

Zur Bestimmung der Wasserstoffaufnahmepotentiale der Verteilnetze in NRW wurden Szena-

rien untersucht, die Wasserstoffbeimischungen von 5 und 10 Vol.-% für die Gegenwart und 

15 Vol.-% für das Jahr 2050 annehmen. Im Hinblick auf die Marktraumumstellung, im Zuge 

                                                
1 Dabei ist durch die räumliche Nähe zu EE-Anlagen eine Direktabnahme ohne Netznutzung möglich. 
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derer das niederkalorische L-Gas bis zum Jahr 2030 vollständig aus dem deutschen Erd-

gassektor verdrängt werden soll, wurde in der Modellbetrachtung mit der vereinfachenden An-

nahme gerechnet, dass in den Erdgasnetzen ausschließlich hochkalorisches H-Gas transpor-

tiert wird.  

In Abbildung 1.9 sind die saisonalen, theoretisch durch Wasserstoff substituierbaren Erdgas-

mengen für die Gemeinden NRWs aufgetragen. Die bedarfsstärksten Gemeinden bieten ent-

sprechend der angenommenen Einspeiseobergrenzen die höchsten Potentiale zur Wasser-

stoffbeimischung auf Verteilnetzebene. Die theoretischen Maximalwerte für eine Einspeisung 

von 10 Vol.-% Wasserstoff erreichen für die bevölkerungsstärkste Gemeinde Köln bis zu 

102 GWh pro Jahr. Im linken Teil der Abbildung 1.9 ist die theoretisch durch Wasserstoff sub-

stituierbare Jahresarbeit Erdgas bei einer Volumenobergrenze von 5 und 10 Vol.-%, basierend 

auf dem saisonalen Verlauf des Erdgasbedarfs Stand 2015 dargestellt. Für NRW ergeben sich 

in Summe 1.187 bzw. 2.368 GWh/a. Im rechten Teil von Abbildung 1.9 sind die Gasverteil-

netze in NRW für das Jahr 2050 bei einer H2-Beimischung von 15 % aufgeführt, es ergibt sich 

ein Wasserstoff-Potential von 2.222 GWh in den Verteilnetzen. 

 

Abbildung 1.9: H2-Potential im Gasverteilnetz in 2015 und 2050 in NRW [23] 

 

1.1.22 Systemanalyse II 

In der Studie [24] über die Bewertung der häuslichen Energieversorgung mit leitungsgebun-

denen gasförmigen Brennstoffen im Vergleich zu anderen Brennstoffen und dem Einfluss mo-

derner Gastechnologien auf Effizienz und Umwelt (Systemanalyse II) wurde der Fokus auf den 

Energieverbrauch im Wohngebäudebereich der privaten Haushalte gelegt.  

Es wurden 3 Szenarien analysiert, die zum einen das Energiekonzept der Bundesregierung 

abbilden, sowie auch alternative Pfade und Optionen betrachten, mit denen die klimatischen 

Zielsetzungen der Bundesregierung erreicht werden können. Der Szenarienhorizont wurde bis 

zum Jahr 2050 festgelegt. Folgende Szenarien wurden betrachtet:  

 Trend: jährliche Sanierungsrate 1 % bis 2020, danach bis 2050 Anstieg auf 1,5 %  
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 Energiekonzept: jährliche Sanierungsrate bis 2015 ansteigend auf 2 %, anschließend 

bis 2050 gleichbleibend auf 2 %  

 Innovationsoffensive Gas:  

o verstärkter Einsatz gasbasierter Heizungsanlagen (z. B: Mikro-KWK-Anlagen); 

o  höhere Zumischung von CO2-freien Gasen (Biogas, Wasserstoff)  

o Sanierung der Gebäudehülle mit jährlicher Sanierungsrate von 1 % (wie bei 

„Trend“) bis 2020, danach bis 2050 Anstieg auf 1,5 % 

Szenario Energiekonzept: Biogas 

Für das Szenario Energiekonzept wird unterstellt, dass die Zielstellungen für diesen Bereich 

aus dem vorherigen und weiterhin aktuellen Energiekonzept der Bundesregierung [25] (2020: 

6 Mrd. m³ und 2030: 10 Mrd. m³ Biogas) erfüllt werden können, obwohl die gegenwärtigen 

Wachstumsraten der Branche dies nicht nahelegen. Die Anlagengrößen werden nur unwe-

sentlich steigen. Die Entwicklung der Biomethanproduktion bis zum Jahr 2050 für die verschie-

denen Szenarien gibt Abbildung 1.10 wieder. Der heutige Stand der Biomethanproduktion ist 

als roter Punkt eingetragen, die eingespeiste Menge liegt bei ca. 1 Mrd. m³. 

 
Abbildung 1.10:Entwicklung der Biomethanproduktion bis 2050 in den Szenarien und der 

heutige Stand 

 

 

Szenario Energiekonzept: Wasserstoff und Methan aus Wind und PV – Power-to-Gas:  

Ähnlich wie im Szenario Trend sind auch im Energiekonzept der Bundesregierung [25] keine 

Fördermaßnahmen für die Erzeugung von Wasserstoff bzw. Methan und dessen Nutzung in 

der Gebäudeenergieversorgung vorgesehen. Derzeit wird lediglich in der Novellierung des 

EnWG [26] die Einspeisung von Wasserstoff bzw. Methan dem von Biogas gleichgestellt, ohne 

jedoch konkret in den dazugehörigen Verordnungen ausgeführt zu sein. Dies liefert zwar eine 
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Grundlage für den regulatorischen Rahmen, ist jedoch nicht ausreichend für die Einführung 

der Technologie in den Markt.  

 

Szenario Energiekonzept: SNG: 

Aufgrund der grundsätzlichen Unterstützung der Erneuerbaren Energien durch die Bundesre-

gierung und der verbesserten Nutzung des einheimischen Rohstoffs Holz [25] kann unterstellt 

werden, dass auch die Produktion von SNG und dessen Einspeisung in Zukunft eine Förde-

rung erfährt. Diese Förderung bedeutet einerseits die Herstellung eines regulatorischen Rah-

mens für die Verteilung und den Handel mit dieser Energieform und anderseits auch eine För-

derung während des Markteintritts. Anders als bei PtG oder Biogas ist diese Technologie in 

ihrem Entwicklungsaufwand deutlich höher anzusetzen. Für die Markt- und Vertriebsmodelle 

gelten allerdings die gleichen Notwendigkeiten: Vermeidung von Nutzungseinschränkungen 

(EEWärmeG), für die gegenwärtig keine Lösung prognostiziert werden kann. Dies vorausge-

setzt wird angenommen, dass eine moderate Entwicklung der Technologie und zeitversetzt 

der Produktion stattfindet 

Szenario Energiekonzept: Gasverbrauch gesamt: 

Grundsätzlich wird davon ausgegangen, dass der Gasverbrauch den Projektionen der Poli-

tikszenarien V folgt (analog Szenario Trend) und die eingespeisten EE-Gase (Biogas und 

SNG) Erdgas substituieren. Die eingespeisten Mengen an Biogas und SNG nehmen dadurch 

gegenüber dem Gesamtgasverbrauch einen wesentlich höheren Anteil ein. Sie erreichen im 

Jahr 2030 ca. 13,7 % und im Jahr 33,7 %.  

Im linken Diagramm der Abbildung 1.11 sind die Volumenanteile von Biogas, SNG und Erdgas 

im Szenario Energiekonzept an angegeben.  

 
Abbildung 1.11: Gaszusammensetzung im Szenario Energiekonzept (links) und Innovations-
offensive Gas (rechts) 

 

Szenario Innovationsoffensive Gas: Biogas: 

Der Markt für das Produkt Biogas wird für alle Technologien geöffnet, damit erweitert sich das 

Absatzvolumen und daraus resultierende Hemmnisse werden aufgelöst. Zusätzlich werden 

Potentiale zur Vergärung organischer Abfälle aus der Industrie gehoben. Dadurch werden 

Konkurrenzsituationen auf der Rohstoffseite abgebaut. Ebenso wird vorausgesetzt, dass ein 

dynamisches Wachstum im Anlagenbau einsetzt und ausreichend Kapazitäten für die Errich-

tung der Biogasanlagen zur Verfügung stehen. Trotz der positiven wirtschaftlichen Entwicklung 

der Branche wird das Ziel der Bundesregierung für 2020 (6 Mrd. m³ eingespeistes Biogas) 

nicht erreicht werden können. Erst in der nachfolgenden Dekade kann davon ausgegangen 

werden, dass die Branche ein ausreichendes Wachstum schafft. Dann kann allerdings die 

0%

20%

40%

60%

80%

100%

2010 2020 2030 2040 2050

V
o

lu
m

e
n

a
n

te
il
e
 i
m

 G
a
s
g

e
m

is
c
h

SNG (Holz)

Biogas (NAWARO, Abf.)

CH4 aus PtG

H2 aus PtG

Erdgas



   

 Literaturstudie und Vernetzung mit anderen Projekten (AP 1) | 29 

Zielstellung für 2030 mit ca. 12,5 Mrd. m³ überschritten werden. Für den Zeitraum danach wird 

mit einem Rückgang des Wachstums wegen zunehmender Nutzungskonkurrenzen gerechnet 

(Abbildung 1.10).  

 

Szenario Innovationsoffensive Gas: Wasserstoff und Methan aus Wind und PV - Power-

to-Gas: 

Die Power-to-Gas Technologien stellen einen wesentlichen Schwerpunkt des Szenarios Inno-

vationsoffensive Gas dar. Es wird unterstellt, dass durch den zunehmenden Ausbau von Wind- 

und PV-Stromerzeugung gemäß dem Energiekonzept der Bundesregierung einerseits sehr 

große Erzeugerkapazitäten aufgebaut werden und andererseits ein sehr großer Bedarf be-

steht, Energie zu speichern um tages-, monats- und jahreszeitliche Fluktuationen in Erzeu-

gung und Bedarf auszugleichen. Es wird erwartet, dass ein entsprechender regulatorischer 

Rahmen geschaffen wird und sich darauf aufbauend Geschäftsmodelle für Netzbetreiber und 

Energiehändler in einem liberalisierten Markt ergeben. Analog zum Biogas sollten Einschrän-

kungen zu Nutzung der Gase vermieden werden.  

Weiter wird davon ausgegangen, dass die technischen Regelwerke auf den vermehrten Ein-

satz von Wasserstoff angepasst werden. Im Bereich der technologischen Entwicklung werden 

bestehende Technologien (alkalische und PEM-Elektrolyse) weiterentwickelt und vor allem auf 

die erforderlichen Größen skaliert. Nach einem Zeitraum von ca. 5 – 10 Jahren kann erwartet 

werden, dass die Technologien marktfähig sind und der Anlagenbau in der Lage ist, Kapazi-

täten für einen beschleunigten Ausbau bereitzustellen. Bedingt durch das große Potential auf 

der Stromseite und den hohen Bedarf wird danach von einem exponentiellen Wachstum der 

Erzeugung ausgegangen, siehe Abbildung 1.12. Ebenso wird erwartet, dass aus dem Bereich 

Biogas genügend regeneratives CO2 verfügbar ist. Dennoch wird realistischer Weise ange-

nommen, dass es ab dem Jahr 2030, bedingt durch die Verringerung der Förderung in Wind- 

und PV-Stromerzeugung, zu einer Abschwächung des Wachstums kommt.  
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Abbildung 1.12: Prognose der Erzeugung von PtG-Gasen aus EE-Strom im Szenario Innova-

tionsoffensive Gas 

 

Szenario Innovationsoffensive Gas: SNG:  

Im Szenario Innovationsoffensive Gas wird für SNG ein größeres Wachstum gegenüber dem 

Szenario Energiekonzept erwartet. Mit einer Abschwächung wird erst nach 2050 gerechnet. 

Szenario Innovationsoffensive Gas: Gasverbrauch gesamt: 

Im Vergleich zu den Politikszenarien erhöht sich der Gesamtgasverbrauch, da aufgrund der 

Rückverstromung von PtG-Gasen eine Substitution anderer Energieträger (Kohle, Heizöl) er-

reicht werden muss. Durch den hohen Anteil an EE-Gasen wird aber dennoch eine Substitu-

tion von Erdgas in etwa der gleichen Größenordnung wie im Szenario Energiekonzept erreicht. 

Im Ergebnis erreichen die EE-Gase im Jahr 2030 ca. 23,2 % und im Jahr 2050 55,8 % (siehe 

Abbildung 1.11(rechts)) am Endenergieverbrauch Gas.  

 

1.1.23 Erneuerbare Gase - ein Systemupdate der Energiewende 

Die Studie „Erneuerbare Gase - ein Systemupdate der Energiewende“ [27], wurde im Auftrag 

der enervis energy advisors GmbH vom Bundesverband Windenergie (BWE) sowie der Initia-

tive Erdgasspeicher e.V. (INES) durchgeführt und die Ergebnisse sind am 12.12.2017 erschie-

nen.  

In dieser Studie wurde ein Bild des Energiesystems der Zukunft im Jahr 2050 in Deutschland 

gezeichnet, welches eine kosteneffiziente Treibhausgasneutralität und eine nachhaltige und 

umweltverträgliche Energieversorgung sicherstellen kann. Es wurde die Entwicklung des 

Energieaufkommens, der Energieverwendung und der Energieumwandlung untersucht, u.a. 

wurde die Frage, in welchen Bereichen und in welchem Umfang der Einsatz von Erneuerbaren 

Gasen technisch zwingend erforderlich und volkswirtschaftlich vorteilhaft ist, fokussiert. Für 

das Jahr 2050 wurden zwei Zielszenarien untersucht, die das Ziel der Treibhausgasneutralität 

auf unterschiedlichen Pfaden erreichen. 
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Das Szenario „Maximale Elektrifizierung“ spiegelt politische Erwägungen wieder, den gesam-

ten Energiemarkt in Deutschland am Strommarkt auszurichten und alle Endkundensektoren 

soweit möglich zu elektrifizieren. Das Szenario „Optimiertes System“ hingegen ist im Hinblick 

auf die Erreichung der Treibhausgasneutralität technologieoffen und es werden auch andere 

Energieträger im Endkundenbereich zugelassen.  

Die angenommene Potentialgrenze der Biomethanproduktion beträgt 200 TWh pro Jahr (ca. 

20 Mrd. m³/a). Bis 2050 wird ausgehend vom heutigen Einspeisepotential die zur Verfügung 

stehende Menge sukzessive erhöht. Die Entwicklung der Biomethaneinspeisung ist Abbildung 

1.13 zu entnehmen. Es wird von einer über das Jahr verteilt konstanten Biomethaneinspeisung 

ausgegangen.  

Randbedingungen zur Ermittlung der Biomethanproduktion:  

Die Verfügbarkeit von Biomethan wird in beiden Szenarien sukzessive erhöht. Der Ausbau in 

den Szenarien „Maximale Elektrifizierung“ und Optimiertes System ist identisch und hat daher 

keinen Einfluss auf Unterschiede in den Szenarien. Für den notwendigen Ausbau von Biome-

than wird die Produktion von flüssigen biogenen Kraftstoffen bis 2050 durch Biomethananla-

gen ersetzt. Dies ist vor dem Hintergrund zu sehen, dass im Verkehrssektor andere Techno-

logien und damit Energieträger zum Tragen kommen. Weiterhin wird dort zur Dekarbonisie-

rung des Flugverkehrs auf Power-to-Liquid zurückgegriffen. 

Bei der Produktion von erneuerbarem Kerosin entstehen auch erneuerbarer Diesel und Benzin 

als Kuppelprodukte. Eine Nutzung des Flächenpotentials zur Bereitstellung von biogenen 

Kraftstoffen ist nicht mehr erforderlich und kann daher für die Biomethanproduktion verwendet 

werden. Auch die Direktverstromung von Biogas wird zurückgefahren. Die so freigesetzten 

Potentiale an Biomethan werden direkt in das Gasnetz eingespeist, um im Rahmen der Sek-

torenkopplung flexibel durch andere Technologien genutzt werden zu können. Es wird von 

einem verfügbaren Flächenpotential zur Bereitstellung der Rohstoffe der Biomethanproduktion 

von 2,1 Mio. ha ausgegangen. Dies entspricht ungefähr den heute bereits für Bioenergie ge-

nutzten Flächen. Bis 2030 gehen Studien sogar von einer Verdoppelung auf bis zu 4,2 Mio. 

ha aus. Andere Studien setzen für das Jahr 2050 rd. 2 Mio. ha für die Biogasproduktion an. 

Die getroffene Annahme orientiert sich also am unteren Ende der Studienbandbreiten. Die 

mögliche Biomethanproduktion je Hektar wurde aus einer Mischung von Zuckerrüben, Ge-

treide und Mais mit 4.700 m³ pro ha angenommen. Damit ergibt sich ein Biomethanprodukti-

onspotential in Höhe von 120 TWh pro Jahr. Zusätzlich wird ein Biomethanpotential aus Bio-

müll, Gülle/Mist sowie Stroh von 80 TWh pro Jahr unterstellt. In Summe ergibt sich eine Bio-

methaneinspeisung von 200 TWh pro Jahr im Jahr 2050, welches in allen Szenarien zur Ver-

fügung steht.  
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Abbildung 1.13: Entwicklung der Biomethaneinspeisung bis 2050 

 

1.2 Vergleich und Zwischenfazit der verschiedenen Studien 

Werden alle vorgestellten Studien miteinander verglichen, fallen sowohl einige Gemeinsam-

keiten als auch Unterschiede auf. 

Zur Bestimmung des Biogaspotentials wurden in den Studien unterschiedliche Substrate in 

Betracht gezogen. Während beispielsweise der Biogasatlas [2] 20 Substrate aus den Berei-

chen Landwirtschaft, Kommune und Industrie betrachtete und allen ein Potential zuwies, 

wurde dem industriellen Bereich in der Potentialstudie „Biogasabfall“ [3] kein Potential zuge-

teilt, da bereits andere Verwertungspfade für diese Abfälle genutzt werden. Hier wird davon 

ausgegangen, dass das größte Potential im gesammelten Bioabfall zu finden ist. In der Studie 

des Wuppertaler Instituts für Klima Umwelt Energie [19] wird zur Betrachtung des Biogaspo-

tentials auf Reststoffe aus der Industrie, dem Gewerbe und der Land- und Forstwirtschaft so-

wie auf Energiepflanzen Bezug genommen. 

Zudem kommt bei verschiedenen Studien klar zum Ausdruck, dass zur Speicherung des durch 

Erneuerbare Energien anfallenden fluktuierenden Stroms der Ausbau von Stromspeichertech-

nologien (z.B.: PtG-Anlagen) nötig ist. Dabei ist eine Sektorkopplung zwischen Strom und 

Wärme möglich und anzustreben. Jedoch sind hierbei die zukünftigen Kosten für PtG-Pro-

dukte bei der Herstellung sowie dem Import von Bedeutung [7, 8]. Zudem wäre bei Bedarf eine 

Rückverstromung des erneuerbaren Gases aus PtG in konventionellen Gas-Kraftwerken mög-

lich. Es wird sogar davon ausgegangen, dass eine ausschließliche Versorgung des Stromsek-

tors mit Erneuerbaren Energien umsetzbar ist [18]. Eine Möglichkeit, effizient aus erneuerba-

rem Strom Methan zu generieren, kann durch die Hochtemperaturelektrolyse realisiert werden. 

Hier liegt der Gesamtwirkungsgrad des Prozesses bei über 80 % [10] und liegt damit über 

einer herkömmlichen Kombination aus Wasserelektrolyse und Methanisierung. Durch die Um-

wandlung von Reststoffen (Waldrestholz, Stroh, Klärschlamm) zu methanbasierten Kraftstof-

fen kann auch im Verkehrssektor eine Minimierung der Treibhausgasemissionen erfolgen. Die 

Erzeugung von Bio-CNG und Bio-LNG unter Verwendung von elektrolytisch erzeugtem Was-

serstoff ermöglicht eine Versorgung mit biobasierten Kraftstoffen, welche jedoch durch die 
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Kraftstoffgestehungskosten im Vergleich zu fossilen Quellen deutlich höher sind [16]. Weiter-

hin belegen mehrere Studien, dass Produkte aus PtG im Verkehrssektor genutzt werden soll-

ten, wie beispielswiese Methan in Erdgasfahrzeugen und Wasserstoff in Brennstoffzellenfahr-

zeugen. Voraussetzung hierfür wäre jedoch ein überregionaler Ausbau der (Gas-Tankstellen) 

Infrastruktur [17]. CNG wird als Kraftstoff durch die Beimischung von Biomethan ebenfalls im-

mer Attraktivität zugeschrieben [20]. 

Verschiedene Studien weisen zudem Norddeutschland als die am besten geeignetsten Regi-

onen in Deutschland für den Bioenergieausbau aus (begründet durch eine hohe Standort-

dichte) [5]. In Ostdeutschland werden zudem potentielle neue Flächen zum Anbau gesehen 

[2].  

Als Risiko beim Ausbau der Bioenergie werden teilweise die steigende Bevölkerungszahl bis 

2050 und die damit verbundene steigende Lebensmittelproduktion angesehen. Damit steht 

weniger Anbaufläche für Biomasse zur Energiegewinnung zur Verfügung [1]. In mehreren Stu-

dien wird darauf hingewiesen, dass zur Umsetzung der Minderung der Treibhausgasemissio-

nen mittels vermehrten Einsatz von Erneuerbaren Energien politische Hindernisse überwun-

den werden müssen. Genehmigungsverfahren sollten zügiger bearbeitet werden sowie Si-

cherheiten für langfristig betriebene Anlagen gewährleistet werden [2, 4]. Die Power-to-Gas-

Anlagen sollten auch nicht als Letztverbraucher deklariert werden, womit diese von Umlagen 

befreit wären und zukunftssicherer aufgestellt wären. Die Gasinfrastruktur stellt bei der Um-

setzung kein Problem dar [2]. Anders sieht es beim Stromnetz aus. In Studien vom Bundes-

ministerium für Wirtschaft und Energie wird von einem nötigen Ausbau der Transportnetze 

ausgegangen [18].  

Verschiedene Studien sehen zukünftig eine Steigerung des Biogaspotentials. Dies ist auch bei 

der Betrachtung der verschiedenen Nachhaltigkeitsaspekte durch die steigende Bedeutung 

der Landwirtschaft sowie die künftige Wirtschaftlichkeit der Substrate aus der Industrie reali-

sierbar [2, 19]. Beispielsweise geht die enervis-Studie [27] von einem Potential für Biomethan-

produktion von ca. 20 Mrd. m³/a aus, was über 20% des deutschen Erdgasbedarfes entspricht. 
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2 Technologien zur EE-Gaserzeugung und gasnetzseiti-

gen Nutzung (AP 1) 

2.1 Fermentativ erzeugtes Biogas 

Für die fermentative Biogaserzeugung stehen verschiedene Verfahren technisch zur Verfü-

gung. Allerdings konnten sich nur einige Anlagenkonzepte aus dem Versuchsstadium bis zur 

praxistauglichen Großanlage weiterentwickeln. Unter diesen haben sich wiederum nur einige 

Verfahren am Markt fest etabliert. In Abbildung 2.1 sind diese verschiedenen Techniken auf-

geführt. 

 

Abbildung 2.1: Biogas-Verfahren im Überblick 

Weitere Betrachtungen im Technologiescreening werden nur für die gängigsten Verfahren ge-

tätigt. Dies sind bei der Trockenvergärung der kontinuierliche Pfropfenstromfermenter und das 

diskontinuierliche Perkolationsverfahren (Garagenfermenter). Im Bereich der Nassvergärung 

ist insbesondere das kontinuierliche Durchfluss-Speicherverfahren von Bedeutung, da am wei-

testen verbreitet ist [28]. Im Folgenden werden für die drei Biogastechniken kurz vorgestellt. 

 

Pfropfenstromfermenter 

Das in Abbildung 2.2 dargestellte Verfahren arbeitet mit einem liegenden Fermenter. Durch 

Haspelrührwerke wird das Substrat als quasikontinuierlicher Pfropfenstrom im Reaktor beför-

dert. Ein Teil des Gärrückstands wird nach einer Feststoffseparierung wieder in den Fermenter 

eingetragen. 
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Abbildung 2.2: Verfahrensschaubild vom Pfropfenstromfermenter (eigene Darstellung) 

Perkolationsverfahren 

In diesem Verfahren (Abbildung 2.3) werden container- oder garagenförmige Boxen mit sta-

pelbarer Biomasse direkt oder in Gitterboxen aufbewahrt beschickt. Die Box wird verschlos-

sen, ggf. unter Luftzufuhr auf Betriebstemperatur erwärmt (Kompostierungsprozess) und nach 

Verbrauch des Sauerstoffs während dem anaeroben Abbau mit zirkuliertem Perkolat berieselt. 

Nach mehreren Wochen Verweilzeit wird die Box wieder entleert und neu befüllt. Für eine 

kontinuierlichere Gasproduktion müssen mindestens vier bis sechs Boxen parallel betrieben 

und entsprechend zeitversetzt beschickt werden. 

 
Abbildung 2.3:  Schaubild vom Perkolationsverfahren (eigene Darstellung) 
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Durchfluss-Speicherverfahren 

Biogasanlagen nach diesem Prinzip bestehen aus einem Fermenter und Gärrestlager, wobei 

jeder Behälter abgedeckt ist. Die Beschickung des Fermenters erfolgt mehrmals täglich (flüs-

siges Substrat aus der Vorgrube, aufbereitetes Substrat über eine Dosierstation), sodass der 

Prozess quasikontinuierlich abläuft. Das verdrängte Volumen wird über den Überlauf ausge-

glichen und fließt in den nachgeschalteten Gärrestbehälter. Somit fungiert dieser als Speicher-

anlage. Eine Entnahme von Gärrest erfolgt nur diskontinuierlich (wenige Male im Jahr). 

 

 
Abbildung 2.4: Schaubild vom Durchfluss-Speicherverfahren (eigene Darstellung) 

2.2 Synthetisch erzeugtes Biogas (SNG) 

Aus holzartige, schwer fermentierbare Biomasse kann mittels Vergasung synthetisches Bio-

gas (SNG) erzeugt werden. Hierdurch erzeugtes Synthesegas, welches vorrangig aus Koh-

lenstoffmonoxid und Wasserstoff besteht, wird im Anschluss methanisiert, um den Methanan-

teil im Gas zu. Das nach der Methanisierung vorliegende hauptsächlich aus CH4 und CO2 

bestehende Gemisch (Roh-SNG) kann durch Abtrennung von CO2 weiter aufbereitet und 

schließlich in das Erdgasnetz eingespeist werden. In Abbildung 2.5 sind die zur SNG-Erzeu-

gung aus Biomasse erforderlichen Prozessstufen dargestellt, welche sich in Abhängigkeit vom 

Produktgas entweder der Synthesegas- oder der Methanerzeugung zuordnen lassen. 
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Abbildung 2.5: Prozessstufen zur Erzeugung von SNG (nach [29]) 

Hintergrund für diese Verfahrensweise ist, dass die Umwandlung von ligninreicher Biomasse 

wie beispielsweise Holz in energiereiches Brenngas nicht fermentativ erfolgen kann. Lignin 

kann allerdings bei hohen Temperaturen in gasförmige Stoffe zersetzt werden. Die sog. Ver-

gasung ist eine Möglichkeit diese Substrate aufzuschließen und umzuwandeln. Da die ther-

mochemischen Vergasungsreaktionen in Summe endotherm sind, muss dem Vergasungspro-

zess Wärme zugeführt werden. Die benötigte Reaktionswärme kann dabei über Teilverbren-

nung des Brennstoffes (autotherme Vergasung) oder über Wärmezufuhr von außen (al-

lotherme Vergasung) bereitgestellt werden. Die Vergasung besteht aus den Umwandlungs-

prozessen Trocknung, Pyrolyse, Oxidation und Reduktion.  

Bei der anschließenden Trocknung wird das im Brennstoff enthaltene Wasser verdampft. Die 

anschließende Pyrolyse setzt bei Temperaturen von 200 bis 500 °C flüchtige Bestandteile des 

Brennstoffes frei. Unter Vernachlässigung von Spurenelementen wie Stickstoff oder Schwefel 

kann Holz vereinfachend mit der Summenformel CH1,44O0,44 beschrieben werden. Unter Pyro-

lyse wird die thermochemische Umwandlung unter Luftabschluss verstanden. Dabei entstehen 

neben Koks (stark kohlenstoffhaltig) zahlreiche z. T. hochmolekulare Reaktionsprodukte. Das 

Spektrum reicht von kurzkettigen, gasförmigen Kohlenwasserstoffen bis hin zu teerartigen, bei 

Umgebungstemperatur flüssigen bzw. festen Verbindungen. Als Permanentgase im Pyrolyse-

produkt entstehen vorwiegend CO, CO2, H2 und CH4. Höhere Kohlenwasserstoffverbindun-

gen, die aus den Cellulose- und Ligninpolymeren infolge der hohen Temperatur abgespalten 

werden, reagieren untereinander bzw. mit den Permanentgasen zu Verbindungen, die als Teer 

bzw. Teeröl bezeichnet werden. Sie sollten durch die weiteren Prozessstufen möglichst abge-

baut werden. Abbildung 2.6 zeigt einen Ausschnitt der polymeren Ligninstruktur. 
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Abbildung 2.6: Ligninaufbau / Ausschnitt nach [30] 

In der Oxidationszone wird bei der autothermen Vergasung die für den Prozess notwendige 

Wärme durch partielle Verbrennung erzeugt (Zugabe von Luft oder Sauerstoff). Hierfür werden 

Anteile der einzelnen Pyrolysegasfraktionen oxidiert. Die relevanten exothermen Reaktionen 

zeigen die nachfolgenden Gleichungen. 

 2 C + O2 ↔ 2 CO  H0 = - 221 kJ/mol (Gleichung 1) 

 2 H2 + O2 ↔ 2 H2O (g) H0 = - 484 kJ/mol (Gleichung 2) 

 2 CO + O2  ↔ 2 CO2  H0 = - 566 kJ/mol (Gleichung 3) 

Neben der partiellen Oxidation laufen auch die zuvor beschriebenen Pyrolyseprozesse weiter 

ab, wenn diese auf Grund der endlichen Verweilzeit noch nicht abgeschlossen sind. Infolge 

der Temperaturerhöhung auf bis zu 1.000 °C (lokal bis 2.000 °C) wird auch in dieser Zone die 

thermische Zersetzung größerer Moleküle begünstigt, sodass die z. B. Teeröle weiter abge-

baut werden. Die Dissoziation von Wasserdampf bei hohen Temperaturen (lt. [31] Radikalbil-

dung ab 1.500 °C) beschleunigt ggf. den Abbau hochmolekularer Verbindungen, wie zyklische 

und ungesättigte und oxidierte Kohlenwasserstoffe (Teerbestandteile). 

Ist die Oxidation durch (Luft-)Sauerstoff abgeschlossen, stellt sich in der anschließenden Re-

duktion die für die nachfolgende Anwendung relevante Zusammensetzung im Produktgas ein. 

Der Anteil an Teerkomponenten wird hier aufgrund der katalytischen Wirkung des Pyrolyse-

kokses durch deren Umwandlung in Permanentgase weiter verringert. Letztlich wird auch der 

Pyrolysekoks in der Reduktionszone zu CO durch sauerstoffhaltige Verbindungen vergast. Im 

Wesentlichen werden hier Kohlenstoffdioxid und Wasserdampf reduziert, wodurch sich die 

Anteile an CO und H2 im Produktgas erhöhen. Hauptsächlich laufen dabei die Boudouard-

Reaktion und die heterogene Wassergasreaktion (siehe nachfolgende Gleichungen) ab. 

 C + CO2 ↔ 2 CO  H0 = 173 kJ/mol (Gleichung 4) 

 C + H2O ↔ CO + H2 H0 = 131 kJ/mol (Gleichung 5) 

Ergänzend wird Wasserdampf auch über die homogene Wassergasreaktion (Wasser-Gas-

Shift-Reaktion) nach mit CO reduziert. 

 CO + H2O ↔ CO2 + H2 H0 = - 41 kJ/mol (Gleichung 6) 

Eventuell zuvor gebildetes Methan wird mit Wasserdampf bei hohen Temperaturen nahezu 

vollständig nach zu Kohlenstoffmonoxid und Wasserstoff umgesetzt (Dampfreformierung). 

 CH4 + H2O ↔ CO + 3 H2 H0 = 206 kJ/mol (Gleichung 7) 
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Wird das erzeugte Gas einem Gasmotor zur Energiegewinnung (Elektroenergie und Wärme) 

zugeführt, wird meist Luft als Vergasungsmittel verwendet. Das anfallende Produktgas besteht 

dann aus den Hauptkomponenten Stickstoff (N2), Wasserstoff (H2), Kohlenstoffmonoxid (CO), 

Kohlenstoffdioxid (CO2) und Methan (CH4). Soll das erzeugte Gas hingegen als energiereiche-

res Synthesegas für weitere chemische Umwandlungen fungieren, müssen stickstofffreie Ver-

gasungsmittel eingesetzt werden (Sauerstoff und Dampf bzw. Mischungen). Wasserdampf als 

Vergasungsmittel führt zu einer höheren Wasserstoffkonzentration im Produktgas. Eine Über-

sicht zu den wesentlichen Unterschieden der Produktgase in Abhängigkeit vom verwendeten 

Vergasungsmittel zeigt Tabelle 2.1. 

Tabelle 2.1: Brenngaszusammensetzungen aus einer Wirbelschichtvergasung nach [32] 

Vergasungsmittel: Luft O2/Dampf 

Heizwert MJ/m3 4 – 6 12 - 14 

H2 % 11 – 16 35 - 40 

CO % 13 – 18 25 - 30 

CO2 % 12 – 16 20 - 25 

CH4 % 3 – 6 9 - 11 

N2 % 45 – 60 <1 

 

Einteilung der Vergasersysteme 

Nach [33] werden Vergasersysteme wie folgt eingeteilt: 

- nach Wärmegewinnung und -eintrag 

- nach Reaktortyp 

- nach Vergasungsmittel 

Die Unterteilung der Betriebsweisen kann anhand der Vergasungsmedien sowie die resultie-

rende Synthesegasqualität (N2- zu H2-Anteil) erfolgen. Dies ist in Abbildung 2.7 dargestellt.  
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Abbildung 2.7: Vergasungsmedien und Synthesegasqualität bei autothermer und allothermer 
Biomassevergasung [34]. 

Beim autothermen Betrieb wird die benötigte Wärme durch partielle Oxidation des Brennstof-

fes sowie exothermer Vergasungsreaktionen direkt im Vergasungsreaktor erzeugt.  

Die Vorteile einer autothermen Vergasung liegen in der effizienten Wärmebereitstellung sowie 

den geringeren Investitionen, da nur ein Reaktor benötigt wird. Soll das Produktgas Synthe-

segasqualität haben, darf keine Luft, die einen hohen Stickstoffeintrag bedingt, als Verga-

sungsmittel (Oxidationsmittel) verwendet werden. Für Vergaser-Leistungsklassen > 100 MW 

Brennstoffeintrag wäre nach [33] für Produktgas mit Synthesegasqualität eine Luftzerlegungs-

anlage die wirtschaftlichste Variante der Sauerstoffbereitstellung. Nur für eine motorische Gas-

anwendung zur Wärme- und Elektroenergiegewinnung kann Luft als Vergasungsmittel bei der 

autothermen Vergasung verwendet werden.   

Die alternative Betriebsweise wird als allotherm bezeichnet. Hierbei wird die benötigte Wärme 

in einem separaten Reaktor durch Verbrennung eines Produktgasanteils aus der Vergaser-

stufe erzeugt und über einen Wärmeträger in den Vergaser transportiert. Für den Wärmetrans-

port wird entweder ein zwischen den Reaktoren zirkulierendes Bett oder ein geschlossenes 

Wärmetauschersystem (z.B. Heatpipes) verwendet. Allotherm betriebene Vergasersysteme 

produzieren generell zwei Gasströme - zum einen entsteht ein Brenngas im Vergaser und zum 

anderen entsteht ein Rauchgas aus der Verbrennung. Ein Vorteil der allothermen Vergasung 

besteht in der Möglichkeit auch mit Luft als Oxidationsmittel für die Verbrennung ein stickstoff-

armes Brenngas in Synthesegasqualität zu produzieren. Ein weiterer Vorteil besteht in der 

vollständigen Kohlenstoffkonversion, da kohlenstoffhaltige Abfallprodukte der Gasreinigung 

wie Teere in die Verbrennungsstufe zur Wärmegewinnung rückgeführt werden können.  

Die Reaktortypen lassen sich hinsichtlich der Feststoffführung in zwei Hauptgruppen einteilen. 

Bei den Festbettvergasern liegt der Feststoff als (fixierte) Schüttung vor und wird von fluiden 

Phasen durchströmt. Vergaser, bei denen der Feststoff permanent in Bewegung gehalten wird, 

werden Bewegtbettvergaser genannt. Weitere Unterteilungen sind in Abbildung 2.8 darge-

stellt. 

Biomassevergasung

autotherm allotherm

CO2Luft O2 / H2O H2O

Hu: niedrig 

N2: hoch 

H2: niedrig

Hu: mittel 

N2: null

H2: hoch

Hu: mittel

N2: null 

H2: hoch

Hu: mittel 

N2: null 

H2: mittel
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Abbildung 2.8: Einteilung der Vergasersysteme nach dem Reaktortyp 

Zur Beurteilung der Effizienz der Vergasung ist der Kaltgaswirkungsgrad als wichtigste Kenn-

größe zu nennen. Dieser ist definiert als der Energieinhalt vor und nach der Vergasung bei 

Normbedingungen. 

𝜂𝐾𝑎𝑙𝑡𝑔𝑎𝑠,𝑁𝑇𝑃 =
𝐸𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒𝑖𝑛ℎ𝑎𝑙𝑡 𝑃𝑟𝑜𝑑𝑢𝑘𝑡𝑔𝑎𝑠

𝐸𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒𝑖𝑛ℎ𝑎𝑙𝑡 𝐵𝑖𝑜𝑚𝑎𝑠𝑠𝑒
=

�̇�𝑃𝑟𝑜𝑑𝑢𝑘𝑡 ∙ 𝐻𝑈,𝑃𝑟𝑜𝑑𝑢𝑘𝑡

𝑚𝐵𝑖𝑜𝑚𝑎𝑠𝑠𝑒 ∙ 𝐻𝑈,𝐵𝑖𝑜𝑚𝑎𝑠𝑠𝑒 
 

Nachfolgend ist eine tabellarische Übersicht mit den wichtigsten Kenngrößen der dargestellt.  

Festbettvergaser Bewegtbettvergaser

Gegenstrom-
vergaser

Gleichstrom-
vergaser

stationäre 
Wirbelschicht

zirkulierende 
Wirbelschicht

Flugstrom-
vergaser

Brennstoff

Oxidationsmittel
(Luft, Sauerstoff, Dampf)

Produktgas

Brennstoff im Festbett

Brennstoff und Wärmeträger

Brennstoff im Flugstrom
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Tabelle 2.2: Übersicht kommerzieller und sich in Entwicklung befindlicher Vergaserverfah-
ren 
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2.3 Gase aus Power-to-Gas-Anlagen (Wasserstofferzeugung, biolog./ 

chem. Methanisierung) 

Elektrischer Strom lässt sich mittels Power-to-Gas-Anlagen in Wasserstoff überführen. Hier-

durch ist eine langfristige und großskalige Speicherung und Nutzung im Erdgasnetz möglich. 

Sektorübergreifend kann so das Stromnetz entlastet sowie weitere erneuerbare Energien in 

das Erdgasnetz integriert werden.  

2.3.1 Elektrolyse 

Die Wasserstofferzeugung mittels Elektrolyse von Wasser ist eine bekannte Technologie, de-

ren verfahrenstechnische Umsetzung sich über die Jahre stark verändert hat und sich weiter-

hin in der Entwicklung befindet. Im Folgenden werden die drei verbreitetsten und vielverspre-

chendsten Technologien vorgestellt: 

 Alkalische Elektrolyse (AEL) 

 Proton Exchange Membrane Elektrolyse (PEM-Elektrolyse) 

 Hochtemperatur-Elektrolyse (engl.: Solid Oxide Electrolyzer Cell, SOEC) 

Die Spaltung von Wasser läuft durch zwei Teilreaktionen ab. Wasserstoff wird an der Kathode, 

Sauerstoff an der Anode gebildet [35]. Eine Zusammenfassung der Halbzellenreaktionen und 

Ladungsträgern der drei Arten der Wasserelektrolyse ist in Tabelle 2.3 gegeben. 
 

Tabelle 2.3: Halbzellenreaktionen und Ladungsträger für AEL, PEM-EL und HTEL [36] 

Technologie Kathodenreaktion Ladungsträger Anodenreaktion 

AEL 2H2O + 2e- → H2 + 2OH- OH- 2OH- → 1/2O2 + H2O + 2e- 

PEM-EL 2H+ + 2e- → H2 H+ H2O → 1/2O2 + 2H+ + 2e- 

HTEL H2O + 2e- → H2 + O2- O2- O2- → 1/2O2 + 2e- 

 

2.3.1.1 Alkalische Elektrolyse  

Die alkalische Elektrolyse ist eine ausgereifte, sichere und zuverlässige Technologie. Dieses 

Verfahren ist seit über 100 Jahren im kommerziellen Einsatz. Bei der AEL sind die zwei Elekt-

roden mittels einer gasdichten Membrane geteilt. Die Elektroden sind in KOH-Lösung 

(25 – 30 %) getaucht, um die Ionenleitfähigkeit zu erhöhen [35]. Typischerweise liegen die 

Betriebstemperaturen zwischen 50 °C und 80 °C [36], Verfahren bis 100 °C sind allerdings 

auch möglich [35]. Hohe Betriebstemperaturen sind vorteilhaft, da mit steigender Temperatur 

auch der Wirkungsgrad steigt. Jedoch ist dieser Anstieg des Wirkungsgrads nur möglich, wenn 

wärmebeständige Dichtungen verwendet werden [36].  

Der Teillastbetrieb liegt zwischen 20 und 100 %, zudem ist ein Überlastbetrieb bis 150 % mög-

lich [37, 38]. Bei den meisten Systemen wird jedoch ein Überlastbetrieb aus anlagentechni-

schen Gründen vermieden. Allgemein ist ein dynamischer Betrieb möglich, allerdings limitiert 

die damit verbundene Temperaturschwankung das Betriebsfenster. Häufiger Betrieb im Teil-

lastbereich sowie viele An- und Abschaltvorgänge wirken sich negativ auf den Wirkungsgrad 

und die Lebensdauer der AEL aus. Ein Betrieb, wie er bei Power-to-Gas-Verfahren erforderlich 
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ist, weicht deutlich von den optimalen Bedingungen für AEL-Systeme ab [38, 39]. Die Produkt-

reinheiten für H2 und O2 liegen bei bis zu 99,9 Vol.-%, bzw. 99,7 Vol.-% [35]. Die Lebensdauern 

von AEL-Systemen betragen ungefähr 30 Jahre, wobei alle 7 bis 15 Jahre eine Generalüber-

holung notwendig ist [36, 37, 40, 41].  

Die alkalische Elektrolyse kann entweder atmosphärisch oder unter Druck betrieben werden. 

Bei Druckbetrieb liegt der Druck zwischen 6 und 30 bar [38, 42]. Bei atmosphärischen Verfah-

ren ist der spezifische Energiebedarf zwischen 4,1 und 4,5 kWh/m3 H2 (NTP) und bei Druck-

betrieb zwischen 4,5 und 5 kWh/m3 H2 (NTP). Damit beträgt der Wirkungsgrad von der alkali-

schen Elektrolyse theoretisch bis zu 85 % (bezogen auf den Brennwert) bei atmosphärischem 

Betreib und bis zu 78 % bei Druckbetrieb. In der Praxis sind die Wirkungsgrade jedoch noch 

deutlich geringer und liegen zwischen 43 – 69 % für das Gesamtsystem [43]. Ein Vorteil des 

Druckbetriebs ist der reduzierte Energiebedarf für die Verdichtung des Wasserstoffs zur Ein-

speisung/Nutzung sowie eine bessere Regelbarkeit für dynamischen Betrieb und höhere 

Stromdichten. Ein Nachteil ist die reduzierte Reinheit des Wasserstoffs [38, 40]. 

Der größte Nachteil der AEL ist der korrosive Charakter des Elektrolyten, weshalb ein hoher 

Wartungsaufwand notwendig ist. Ein weiterer Nachteil ist die niedrige Stromdichte im Ver-

gleich zur PEM-Elektrolyse [44]. In den letzten Jahren ist die AEL optimiert worden, insbeson-

dere hinsichtlich Wirkungsgrad und Kosten. Die Stromdichten werden erhöht, um die Investi-

tion zu verringern. Die Investitionen für große AEL Systeme sind proportional zur Zellenober-

fläche. Weiterentwicklungen von Materialien für die Kammern und Elektroden hat die Geste-

hungskosten bis zu 60 % gesenkt [35]. 

  

2.3.1.2 PEM-Elektrolyse 

Im Vergleich zur alkalischen-Elektrolyse ist die PEM-Elektrolyse eine relativ neue Technologie. 

Die ersten kommerziellen PEM-Elektrolyse-Systeme sind im Jahre 1978 auf den Markt ge-

kommen. Momentan sind wegen hohen Investitionskosten und relativ kurzer Lebensdauer nur 

kleine Systeme verfügbar [35]. 

Bei der PEM-EL werden keine flüssigen Elektrolyte eingesetzt. Als Elektrolyt wird eine gas-

dichte Membran eingesetzt, die in der Regel aus Nafion (Dupont) hergestellt wird und dünner 

als 0,2 mm ist [35]. Im Normalbetrieb liegen die Temperaturen unter 120 °C und der Druck ist 

unter 30 bar. Es sind aber auch Hochdruckverfahren (> 30 bar) möglich [44]. Der Wasserstoff 

im Produktgas der PEM-Elektrolyse ist ohne zusätzliche Aufbereitungsprozesse reiner (H2 5.0) 

als bei der alkalischen Elektrolyse. Weiterhin zeichnet sich die PEM-EL durch eine hohe Fle-

xibilität aus. Der Protonentransport durch die Polymermembran reagiert schnell auf Leistungs-

schwankungen von regenerativen Energiequellen. Der größte Nachteil der PEM-EL ist der 

hohe Investitionsaufwand, welcher hauptsächlich durch hohe Kosten der Membran und den 

edelmetallbasierten Katalysator verursacht wird. Zusätzlich muss die Kapazität deutlich erhöht 

werden, um die PEM-Elektrolyse kommerziell zu betreiben [36]. In den nächsten 5 bis 10 Jah-

ren werden PEM-EL Anlagen bis 10 MW (elektrisch) verfügbar sein [45]. 

PEM Membranen haben eine geringe Gasdurchlässigkeit, wodurch das Risiko zur Bildung 

brennbarer Mischungen reduziert wird [40]. 
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Im Vergleich zur alkalischen Elektrolyse sind die Hauptvorteile der PEM-Elektrolyse folgende 

[39]: 

 die höhere Reinheit des Wasserstoffs 

 schnellerer Kaltstart  

 höhere Flexibilität/bessere Leistung mit intermittierender und schwankender Strom-

quelle 

 besseres Verhältnis der Stromdichte zur Zellspannung, deswegen besserer Wirkungs-

grad 

Im Vergleich zur AEL sind die Hauptnachteile der PEM Elektrolyse folgende: 

 erwartete Lebensdauer ist (bisher) geringer 

 kleinere maximale Stackgröße  

Obwohl die PEM-EL einen besseren Wirkungsgrad und höhere Flexibilität hat, wird derzeit die 

AEL-EL in mehreren PtG-Anlagen eingesetzt, da sie zu geringeren Kosten und für größere 

Kapazitäten verfügbar ist [39]. 

2.3.1.3 Hochtemperaturelektrolyse 

Die Hochtemperaturelektrolyse ist eine neue, aber sehr vielversprechende Entwicklung. Diese 

SOEC-Systeme befinden sich deshalb noch im Laborstadium. Das Ziel der HT-Elektrolyse ist 

die Bereitstellung von Wasserstoff bei verringertem Energiebedarf, wodurch die Stromkosten 

minimiert werden können. Diese Systeme nutzen Wasserdampf statt flüssigem Wasser. Dies 

ermöglicht eine signifikante Verringerung des elektrischen Energieverbrauchs für die Elektro-

lyse [46], da das Wasser mit einer externen Wärmequelle verdampft werden kann. Daher ist 

die HT-EL ideal für die Kopplung mit exothermen Prozessen (z. B. der katalytischen Methani-

sierung) geeignet. 

Im Normalbetrieb liegt die Betriebstemperatur der SOEC zwischen 600 und 900 °C, aber es 

sind Betriebstemperaturen bis 1000 °C möglich [35], [40]. Ein wesentlicher Vorteil der HT-

Elektrolyse ist, dass das höhere Temperaturniveau einen verbesserten elektrischen Wirkungs-

grad (bis 90 %) im Vergleich zur PEM-EL und zur AEL ermöglicht. [35],[40],[39, 47, 48]. Wird 

die SOEC endotherm betrieben kann die Wärmeenergie des Dampfes genutzt werden, um 

Wasser zu spalten. Somit sind (je nach Definition) sogar Wirkungsgrade > 100 % möglich.  

Das am häufigsten verwendete Elektrolytmaterial ist ZrO2, welches mit 8 mol-% Y2O3 dotiert 

ist. Bei hohen Temperaturen ist dieses Material gut leitend und hat eine gute thermische und 

chemische Stabilität [49]. Derzeit sind die größten Herausforderungen der HT-EL der schnelle 

Materialabbau der Elektroden und die begrenzte Langzeitstabilität [35, 36]. Die HT-EL ist ge-

gen Lastwechsel bisher nicht stabil. Laständerungen führen zu Wärmeverlusten und diese 

Veränderungen in der Zelltemperatur verursachen Mikrorisse der Zellmembrane, womit die 

Lebensdauer der Zelle beträchtlich reduziert wird. Somit ist die HT-EL beim aktuellen Entwick-

lungsstand nicht ideal für die Kopplung mit intermittierenden erneuerbaren Energiequellen 

[36]. Die Elektroden/Elektrolyten müssen weiterentwickelt werden, so dass sie besser mit den 

Bedingungen der HT-EL zu Recht kommen [50].  
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Tabelle 2.4: Übersicht über die drei verschiedenen Typen von Elektrolyseuren 

 

2.3.2 Methanisierung 

Die Methanisierung ist ein stark exothermer, heterogen-katalysierter Hydrierungsprozess, der 

durch zwei Methanisierungsreaktionen (siehe nachfolgende Gleichungen) sowie die WGS be-

schrieben werden kann. Die Reaktion wird in großtechnischen Anwendungen mit Hilfe von 

geträgerten Nickelkatalysatoren durchgeführt. 

 Alkalische Elektrolyse PEM-Elektrolyse Hochtemperatur 
-Elektrolyse 

TRL 9 
Kommerziell (Erfahrung seit 

ca. 100 Jahren) 

8 
Kleinanlagen (Erfahrung 

seit ca. 10 Jahren) 

6 
Labor-Pilot (klein) 

Produktion in m3/h H2  
< 750 Bis 350 - 

Elektrolyt/Elektroden Lauge (z. B. 20 -30 % Kali-
lauge)/mikroporöses Dia-

phragma 

Feste Polymermembran 
(Nafion) Elektrolyt 

ZrO2-Keramik als 
Elektrolyt 

Zellentemperatur-be-
reich 40 - 90 °C 50 – 100 °C 700 – 1000 °C 

Stromdichte  
0,2 – 0,4 A/m2 0,6 – 2,0 A/m2 0,3 – 1,0 A/cm2 

Zellenspannungen 
1,8 – 2,4 V 1,8 – 2,2 V 0,95 – 1,3 V 

Systemstromverbrauch  
Gesamtsystem 4,5 – 6 kWh/m3 (H2) 4,5 – 8 kWh/m3 (H2) 3 – 4,5 kWh/m3 (H2) 

Systemstromver-
brauch (Potential) 4,3 – 5,7 kWh/m3 (H2) 4,1 – 4,8 kWh/m3 (H2) - 

Wirkungsgrad  Gesamt-
system (aktuell) 43 - 69 % < 75 % < 83 % (elektr.) 

Wirkungsgradpotenzial 
(zukünftig) Bis zu 74 % Bis zu 79 % 

90 % [> 100 % (Stack 
bei endothermem Be-

trieb*)] 

Betriebsweise Bevorzugt Nennbetrieb, Re-
duzierung bis auf 20 % Last 

möglich, Überlastbetrieb 
möglich 

Dynamische Anpassung 
möglich, Teil- und Über-

lastbetrieb möglich 
 

Gasreinheit Volllast: > 99,9 % H2 

Teillast: > 99,5 % H2 
Volllast : > 99,99 % H2 
Teillast : > 99,99 % H2 

- 

Kaltstartdauer 
Stunden < 10 Minuten Stunden 

Vorteile Kosten (gegenwärtig), Druck 
bis 30 bar möglich (2013), 

(herstellerspezifisch auch bis 
100 bar), lange Lebensdauer 

bei Nennbetrieb 

Keine korrosiven Einsatz-
stoffe, hohe Stromdichten, 
> 30 bar möglich, Dynamik 

Bereitstellung eines 
Teils der notwendigen 

Reaktionsenthalpie 
durch Wärme 

Nachteile 
Niedrige Stromdichte (vgl. 

PEM-EL), Wartungsaufwand 

Teuer, derzeit nur in klei-
nen Leistungsbereichen 

verfügbar 

Materialdegradation, 
Fluktuationen, 

nur Labormaßstab 

Verfügbarkeit (Dauer-
betrieb) Ca. 25 a (50.000 h) 

10 – 20 a                    
(20.000-35.000 h) 

Keine Erfahrungen 

Dynamischer Betrieb Möglich, macht aber Prob-
leme 

Möglich, besser als AEL kaum möglich 

Überholung 
Stack: 8 - 10 a 

Stack/Pumpen: 5 -10 a 
Automatisierungstechnik: 

10 - 15 a 
Stack: 3 a 

Investitionskosten 
(2020) 400 – 900 €/kW 300 – 1.300 €/kW 400 – 1.000 €/kW 
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 CO + 3 H2 (g)     ↔ CH4+ H2O (g)  - 206 kJ mol-1 (Gleichung 8) 

 CO2 + 4 H2 (g)     ↔ CH4 + 2 H2O (g) - 164 kJ mol-1 (Gleichung 9) 

Aufgrund der starken Exothermie der Methanisierung muss Wärme aus der Prozess abgeführt 

werden, um hohe Umsätze erzielen zu können, da sich ansonsten der thermodynamische 

Gleichgewichtszustand einstellt. Bei Temperaturen von 200 – 250 °C nähert sich die Gaszu-

sammensetzung dem Vollumsatz von CO bzw. CO2 an. In diesem Bereich spielt der Reakti-

onsdruck lediglich eine marginale Rolle. Im höheren Temperaturbereich kann durch eine Er-

höhung des Drucks im Reaktor das Gleichgewicht jedoch auf die Produktseite verschoben 

werden. Steigen die Temperaturen, so wird auch der Einfluss der Wasser-Gas-Shift-Reaktion 

größer, da diese nur schwach exotherm ist. Ist wie bei der SNG-Herstellung ein hoher Metha-

nanteil gefordert, müssen hohe Umsätze bei niedrigen Gleichgewichtstemperaturen erreicht 

werden. Dennoch ist es erforderlich, dass eine schnelle Reaktionskinetik ermöglicht wird und 

eine akzeptable Desaktivierungsrate für eine gute Langzeitstabilität des Katalysators sorgt. 

Neben thermochemischen Verfahren können Methanisierungsreaktionen auch in Bio-Reakto-

ren durchgeführt werden. Die verschiedenen Reaktortypen sind in Abbildung 2.9 dargestellt: 

 

Abbildung 2.9: Einteilung verschiedener Methanisierungsreaktoren 

 

2.3.2.1 Festbettreaktoren  

Festbettreaktoren stellen bislang den Stand der Technik dar und finden als adiabate Reaktoren 

mit Zwischenkühlung bei SNG-Produktion aus Kohle Anwendung oder werden als gekühlte 

Reaktoren für dezentrale PtG-Prozesse verwendet [51–54].  

Bei der adiabaten Fahrweise sorgt die Reaktionswärme für eine Aufheizung des Reaktionsga-

ses, welches zwischen den Reaktoren gekühlt werden muss. Dies ist zum einen erforderlich, 

da die Methanisierung bei hohen Temperaturen durch das thermodynamische Gleichgewicht 

gehemmt ist und zum anderen, weil Katalysatoren aufgrund thermischer Desaktivierung nur in 

gewissen Prozessbereichen betrieben werden können. Die sehr hohen Temperaturen von bis 
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zu 750 °C stellen auch hohe Ansprüche an die vorgeschaltete Gasreinigung. Alkane und Al-

kene müssen beispielsweise abgetrennt werden, da sie ansonsten zur Verkokung des Kataly-

sators führen können [55]. Eine Begrenzung der Reaktortemperatur, vor allem in der ersten 

Stufe, erfolgt entweder durch Produktgasrückführung oder durch Verdünnung des Reaktions-

gases. Zur Verdünnung eignet sich zum einen Wasserdampf, welcher nach dem Reaktor aus-

kondensiert werden kann. Da Wasser ein Reaktionsprodukt ist, wird allerdings auch das 

Gleichgewicht auf die Eduktseite verschoben. Je nach Katalysator kann auch die Kinetik ge-

hemmt werden. Möglich ist auch eines der Edukte im Überschuss zuzuführen, welches zu-

sätzlich Reaktionswärme aufnimmt.  

Eine weitere Möglichkeit ist es, eines der Edukte gestuft zuzugeben. Liegt Wasserstoff im 

Überschuss vor, sorgt die hohe molare Wärmekapazität für eine moderate Temperaturerhö-

hung im Reaktionsgas [56]. Außerdem wird durch eine nicht stöchiometrische Mischung der 

Umsatz limitiert. Es kann auch CO2 im Überschuss, beispielsweise durch einen Recycle, hin-

zugeführt und nach dem Reaktor mittels Sauergaswäsche abgetrennt werden. Dies wird beim 

ECN in den Niederlanden sowie beim GoBiGas-Projekt in Schweden angewandt [57, 58].  

Festbettreaktoren können in Form von Rohrbündelreaktoren auch mit gekühltem Mantel aus-

geführt werden. Hierdurch können bei passender Dimensionierung Temperaturspitzen im Ka-

talysatorbett vermieden werden. Durch die geringere Gasaustrittstemperatur können pro Re-

aktor höhere Umsätze erzielt werden. Umgesetzt wurde ein solches Konzept bei der Power-

to-Gas-Anlage in Werlte [59]. 

2.3.2.2 Strukturierte Reaktoren  

Strukturierte Reaktoren können als Sonderform der gekühlten Festbettrektoren gesehen wer-

den. Der Wärmetransport wird durch Trägermaterialien gezielt gestärkt, um die Reaktions-

wärme optimal abführen zu können. Zu nennen sind hier beispielsweise Wabenreaktoren, bei 

welchen eine metallische oder keramische Trägerstruktur mit katalytisch aktivem Material be-

schichtet wird [60] und die Wabenkörper über einen Doppelmantel mit Öl oder Siedewasser 

gekühlt werden. Je nach Dimension der Apparate wird auch von Mikroreaktoren gesprochen, 

welche sich durch ein besonders hohes von Oberfläche zu Volumen auszeichnen [61]. Struk-

turierte Reaktoren sind aufgrund ihres eher komplexen Aufbaus vornehmlich für kleine bis 

mittlere Anlagengrößen geeignet. 

2.3.2.3 Wirbelschicht-Reaktoren  

Wirbelschicht-Reaktoren sind ebenfalls zweiphasige Reaktoren, bei denen der Katalysator in 

Form eines Wirbelbettes vorliegt. Hierdurch soll aufgrund des guten Wärmeüberganges eine 

nahezu isotherme Reaktortemperatur erreicht werden. Außerdem soll die gute Wärmeabfuhr 

für eine Toleranz gegenüber ungesättigten Kohlenwasserstoffen sorgen [59]. Ein erheblicher 

Nachteil von Wirbelbetten ist allerdings die mechanische Belastung der Katalysatorpartikel und 

der daraus folgenden Zerstörung des Bettmaterials [52]. 

2.3.2.4 Dreiphasenreaktoren 

Bei Dreiphasenreaktoren dient eine Flüssigphase zur Dispergierung der Katalysatorpartikel 

und sorgt für eine gute Abfuhr der Reaktionswärme. Somit kann der Reaktor nahezu isotherm 

betrieben werden [51]. Die Kühlung erfolgt durch einen internen Wärmeübertrager oder über 

eine externe Zirkulation der Flüssigkeit. Ein weiterer Vorteil dieses Verfahrens ist die Möglich-

keit einen Katalysator-make-up während des Betriebes zu realisieren. Darüber hinaus ist bei 
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der Realisierung als Blasensäule die Fertigung des Reaktors vergleichsweise einfach. Die 

Auslegung gestaltet sich aufgrund der komplexen Hydrodynamik jedoch schwierig [62]. 

2.3.2.5 Biologische Methanisierung 

Die biologische Methanisierung ist die enzymatische Umsetzung von H2 und CO oder CO2 

durch Mikroorganismen. Wohingegen die Umsetzung von CO bislang nur im Labormaßstab 

untersucht wird [63], existieren schon mehrere Pilotprojekte zur biologischen CO2-Methanisie-

rung. Diese findet vor allem im Biogasbereich Anwendung. Hier kann entweder direkt im Fer-

menter in-situ oder in nachgeschalteten Reaktoren ex-situ methanisiert werden. Der Abbau 

der gasförmig in den Prozess eingebrachten Edukte H2 und CO2 durch Mikroorganismen läuft 

in einer wässrigen Phase bei Temperaturen von bis zu 70 °C ab und wird momentan bei Drü-

cken von bis zu 10 bar realisiert. Damit liegen die Anforderungen an die Prozessbedinungen 

deutlich unter denen der chemisch-katalytischen Methanisierung. Jedoch sind auch die spezi-

fischen Umsätze geringer. Einige Unternehmen haben in den letzten Jahren verschiedene 

Reaktorkonzepte an Pilotanlagen getestet. Die Electrochaea GmbH betreibt in Kopenhagen, 

Dänemark, einen Blasensäulenreaktor der durch ein zusätzliches Rührwerk (multi stage stir-

rer) schnelleren Stofftransport ermöglicht. Bei der Viessmann GmbH wird ein Rührkesselreak-

tor mit einem Flüssigkeitsvolumen von VR = 3 m³ betrieben und das PFI, Deutschland betreib 

zwei Rieselbettreaktoren und erfüllt mit dem Produktgas die Kriterien für die Einspeisung ins 

Gasnetz. Ebenso wird am DBI ein Blasensäulenreaktor betrieben.  

Tabelle 2.5: Typische Spezifikationen von verschiedenen Methanisierungsreaktoren 

 Adiabates 
Festbett 

Gekühl-
tes Fest-
bett 

Mikro-re-
aktor 

Wirbel-
schicht 

3PM-Re-
aktor 

biolo-
gisch 

Betriebs-be-
dingungen 

Adiabat Polytrop Polytrop 
~ Iso-
therm 

Isotherm Isotherm 

Reaktorstu-
fen 

2-7 1-2 1-2 1-2 1-2 1 

Temperatur 
in °C 

250 – 700  250 – 500 250 – 500  300 – 400  300 – 350  < 50 - 70 

GHSV in h-1 
5.000 – 
15.000 

4.000 - 
2.000 – 
4.000 

2.000 – 
4.000 

< 100 

SNG-Kapazi-
tät 

Hoch Mittel 
Klein - 
Mittel 

Mittel Klein Klein 

TRLi 9 7 4 – 5 7 4 – 5 7 
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des Gesamtpotentials 

3 Methodik zur Vereinheitlichung und Zusammenführung 

des Datenbestandes sowie zur Ermittlung des Gesamt-

potentials 

Zur Ermittlung des Gesamtpotentials ist eine Methodik entwickelt worden, die die Datenbe-

stände von sowohl fermentativem, als auch thermochemisch erzeugtem Biogas berücksichtigt 

und vereinheitlicht. Im Ergebnis sind die in Abbildung 3.1 dargestellten Substrate zur Ermitt-

lung des Gesamtpotentials verwendet worden.  

 

Abbildung 3.1: Schaubild der eingesetzten Substrate für fermentativ erzeugtes Biogas und 
thermochemische Biogaserzeugung 

Für jedes spezifische Substrat konnte eine individuelle Methodik erarbeitet werden, die die 

zugrundeliegende Datenbasis vereinheitlich und eine Fortschreibung des Datenbestandes er-

möglicht. 

Diese abgestufte Potentialermittlung ist für alle Substrate der fermentativen und thermochemi-

schen Erzeugung aufgrund spezifischer Parameter einzeln durchzuführen. Die Abstufung er-

folgt nach den in Kapitel 4.1 definierten Potentialbegriffen. Sowohl die Ergebnisse, als auch 

die Analyse der spezifischen Parameter ergeben sich aus den im nächsten Kapitel getroffenen 

Annahmen und Berechnungen. 
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4 Analyse der einzelnen Potentiale (AP 3) 

4.1 Begriffe und Definitionen 

Die Abgrenzung der unterschiedlichen Potentialbegriffe untereinander ist nicht zwingend prä-

zise und kann auch von anderen Studien abweichen. Um konkrete Aussagen zu den Potenti-

alen machen zu können, ist es notwendig, die Potentialbegriffe zu vergleichen. Die Auswei-

sung der Potentiale erfolgt in Kubikmeter im Normzustand (m³ i.N.).  

Theoretisches Potential 

Das theoretische Potential gibt die maximale Obergrenze für die Bereitstellung an Bio-

masse, die zur Energieerzeugung genutzt werden kann, an. In industriellen Betrieben 

ist das die Größe der Produktion. Bei kommunalen/ gewerblichen sowie landwirtschaft-

lichen Substraten bilden Recherchewerte die Grundlage für das theoretische Potential. 

Dazu zählen landkreisbasierte Kennwerte aber auch Tierzahlen der Amtlichen Statisti-

ken.  

Technisches Potential 

Das technische Potential stellt den Anteil des theoretischen Potentials dar, der mit heu-

tigen Restriktionen (zum Beispiel Bergungsrate, Lager-, Entnahme- und Reinigungs-

verluste) maximal nutzbar ist. In der Beurteilung der industriellen Reststoffe werden 

meist 8 % Defizite angenommen, die sich aus den genannten Verlusten bestimmen 

lassen. Bei den landwirtschaftlichen Substraten beinhalten die Restriktionen vorwie-

gend die Ernte bzw. Lagerung der Erzeugnisse. Solche Minderungen ergeben sich aus 

bestehenden Erntetechniken und Silierverlusten.  

Wirtschaftliches Potential 

Das wirtschaftliche Potential ist der Anteil des technischen Potentials, der unter den 

gültigen Rahmenbedingungen und aus volks- sowie betriebswirtschaftlicher Sicht nutz-

bar ist. Dabei findet sowohl eine Abschätzung nach dem Erneuerbare Energien Gesetz 

(EEG) 2017 als auch die Berücksichtigung einiger Faktoren, die in Abspräche mit dem 

Fachverband Biogas e.V. festgelegt worden, statt. Bei den Substraten kann primär ihr 

Bezugspreis Auskunft zur Wirtschaftlichkeit geben. Alle Reststoffe, die kostenfrei zur 

Verfügung stehen, sind per Definition, unter den Rahmenbedingungen des Transport-

radius, wirtschaftlich einsetzbar. Bei den landwirtschaftlichen Substraten werden Nach-

haltigkeitskriterien berücksichtigt. So werden Natur- und Wasserschutzgebiete sowie 

Nationalparks als landwirtschaftliche Eingrenzungen verstanden und diese Flächen 

stehen nicht zur Verfügung.  

4.2 Analyse fermentativer Biogaserzeugung 

4.2.1 Berechnungsgrundlagen 

Aus Darstellungs- und Vergleichbarkeitsgründen erfolgt bei der Potentialdarstellung eine Un-

terscheidung zwischen dem Methangasertrag und dem flächenspezifischen Methangasertrag 

eines Substrates. Der Methangasertrag kommt dabei vorrangig beim (tabellarischen) Ver-

gleich verschiedener Potentialmengen zum Einsatz, der flächenspezifische Methangasertrag 
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hingegen vor allem bei der kartographischen Darstellung. Mit Hilfe von Formel 1 kann der 

Methangasertrag eines Substrates berechnet werden: 

Formel 1: Berechnung des Methangasertrags eines Substrates 

MGEi = sMGEi · Ki · PZi 

sMGEi – spezifischer Methangasertrag eines Substrates in m³(CH4)/t(FM) 

Ki – Kennzahl der Reststoff- bzw. Anfallmenge eines Substrates  

PZi – Produktionskennzahl/ Recherchewert 

Unter Verwendung der Formel ergibt sich das jeweilige Potential. Einige Substrate werden 

flächenspezifisch (Gemeinde, Landkreis, Bundesland) dargestellt und somit als flächenspezi-

fischer Methangasertrag angegeben. Diese Potentiale lassen sich mit Formel 2 berechnen.  

Formel 2: Berechnung des flächenspezifischen Methangasertrags eines Substrates 

MGi = 
MGEi 

A
 

Für diese Berechnung ist der aus Formel 1 berechnete Methangasertrag des Substrates MGEi 

sowie die dazugehörige Fläche nötig. Hiermit können beispielsweise Gemeindewerte auf die 

jeweilige Gemeindefläche spezifisch bestimmt werden. Mittels dieser Methodik ist es möglich, 

Potentiale mit unterschiedlich großen Flächenbezug (z.B. Gemeindefläche) zu vergleichen. 

 

4.2.2 Wirtschaftliche Rahmenbedingungen 

Die Wirtschaftlichkeit für den Einsatz eines Substrates ist vom jeweiligen Substratpreis, der 

möglichen Einnahmen aus dem Biogas (z.B. substratspezifische EEG-Einnahmen) sowie der 

Verfügbarkeit bzw. dem jeweiligen Transportweg. In der vorliegenden Studie erfolgt deshalb 

eine Abschätzung der Wirtschaftlichkeit anhand der jeweiligen Bezugskosten unter Annahme 

einer Verstromung des Biogases und die Modellierung eines maximal wirtschaftlichen Trans-

portradius. Somit kann abgeschätzt werden, welches Substrat überhaupt einen wirtschaftli-

chen Betrieb in einer Biogasanlage ermöglicht und in welchem Einzugsgebiet das Substrat zur 

Verfügung steht. Von einer möglichen Wärmenutzung wird bei der Betrachtung abgesehen, 

da im Fokus die Biomethaneinspeisung steht.  

Das Erneuerbare Energie Gesetz (EEG) 2017 brachte für die Betreiber von Erneuerbare Ener-

gie-Anlagen einige Änderungen mit sich. So gibt es für eingespeisten Strom ab 2017 im Ver-

gleich zur Vergangenheit keine festen Vergütungssätze. Für Neuanlagen müssen künftige Be-

treiber am Ausschreibungsverfahren der Bundesnetzagentur teilnehmen. Diese Ausschrei-

bung findet einmal pro Jahr statt und ist auf ein bestimmtes Ausschreibevolumen begrenzt. 

Für Anlagen, die Strom aus Biomasse einspeisen wollen, liegt das Volumen bei 150 MW für 

2017-2019 und danach bei 200 MW pro Jahr [64].  

Um die Wirtschaftlichkeit solcher Neuanlagen zu beurteilen, ist es nötig, die Preise für die 

eingesetzten Substrate zu analysieren. Diese Stoffe nur anhand des Preises zu beurteilen ist 

kritisch, da einige Substrate kostenlos zur Verfügung stehen, andere wiederum zwar „teuer“ 

sind, jedoch hohe Potentiale durch einen hohen Methanertrag aufweisen. Für eine Beurteilung 
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wird deshalb der spezifische Substratpreis mit Hilfe des Preises und der Gas- oder Methaner-

träge bestimmt (Tabelle 4.1). Über den Methananteil des Substrates lassen sich die beiden 

Erträge ineinander umrechnen. 

Tabelle 4.1:  Gasertrag und Methanertrag der Substrate [2, 65, 66] 

Substrat 
Gasertrag 

in m³ i.N. / t 
Methanertrag 
in m³ i.N. / tFM 

Rindergülle 34,0 18,70 

Schweinegülle 20,4 12,24 

Geflügelgülle 56,3 36,60 

Biomüll 123,0 74,00 

Grünschnitt 0,0 105,00 

Schlachtreste 0,0 87,60 

Kartoffel-/Rübenblatt 88,2 47,98 

Straßenbegleitgrün 98,1 52,88 

Speise-/Supermarktreste 92,0 55,38 

Molke 36,9 18,00 

Getreideschlempe 39,0 22,00 

Rübenschnitzel 0,0 49,00 

Weintrester 0,0 176,00 

Kartoffelschalen 67,7 47,00 

Grassilage 208,3 100,00 

Maissilage 0,0 106,00 

Raps- und Maisstroh 187,4 97,64 

Biertreber 122,2 70,00 

Rohglycerin 250,0 147,00 

Rapskuchen 532,6 317,00 

Melasse aus Rübenzucker 0,0 229,00 

 

Der spezifische Substratpreis wird mit Hilfe des Methan-Heizwertes von 9,97 kWh pro Norm-

Kubikmeter bzw. 36 MJ pro Norm-Kubikmeter berechnet [67]. Für eine bessere Vergleichbar-

keit mit klassischen EEG-Biogasanlagen wird zudem der strombezogene Preis in ct/kWh an-

gegeben (Annahme: elektrischen Wirkungsgrade des BHWK = 40 %).  
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Tabelle 4.2:  Substratpreise nach 1) Biogasatlas [2], 2) Kuratorium für Technik und Bauwe-
sen in der Landwirtschaft [68], 3) proplanta [69] 

Substrat 
Substratpreis 

Preis € je t ct / kWh Strompreis 

Rindergülle 0,001) 0,00 0,00 

Schweinegülle 0,001) 0,00 0,00 

Geflügelgülle 0,001) 0,00 0,00 

Biomüll 0,001) 0,00 0,00 

Grünschnitt 0,001) 0,00 0,00 

Schlachtreste 0,001) 0,00 0,00 

Kartoffel-/Rübenblatt 0,001) 0,00 0,00 

Straßenbegleitgrün 0,001) 0,00 0,00 

Speise-/Supermarktreste 0,002) 0,00 0,00 

Molke 0,002) 0,00 0,00 

Getreideschlempe 0,002) 0,00 0,00 

Rübenschnitzel 1,501) 0,31 0,77 

Weintrester 7,141) 0,41 1,02 

Kartoffelschalen 4,001) 0,85 2,13 

Grassilage 31,002) 3,11 7,77 

Maissilage 35,002) 3,31 8,28 

Raps- und Maisstroh 65,002) 3,49 8,73 

Biertreber 37,002) 5,30 13,25 

Rohglycerin 80,002) 5,46 13,65 

Rapskuchen 175,002) 5,54 13,84 

Melasse aus Rübenzucker 131,003) 5,74 14,34 

 

Von der Fachagentur nachwachsender Rohstoffe e.V. (FNR) wurden im Leitfaden Biogas [65] 

die spezifischen Betriebskosten je Leistungsklasse (75 kW bis 1.000 kW) ermittelt. Hierdurch 

lassen sich die Betriebs- und Substratkosten mit den möglichen EEG-Einnahmen ins Verhält-

nis setzen. Unter der Annahme, dass eine Vergütung nach EEG 2017 erfolgt (Annahme max. 

Vergütung beträgt 15,79 ct/kWh), kann somit dadurch der maximale Substratpreise berechnet 

werden. Dabei wird angenommen, dass der maximale Gebotswert für Neuanlagen mit 

14,88 ct/kWh sowie der 0,91 ct/kWh durch eine Doppelüberbauung der Anlagen zustande 

kommt. Wie aus nachfolgender Tabelle ersichtlich führen die relativ hohen Betriebskosten bei 

den Leistungsklassen 75 kW und 150 kW zu die negativen Werte. Die Substrate müssen somit 

kostenfrei zur Verfügung stehen bzw. die Nutzung dieser weiter vergütet werden (Entsor-

gungskosten) [70].  
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Tabelle 4.3: Maximaler Substratpreis (Daten zur Berechnung von FNR) [65]  

Elektr. Leistung in kW 
Substrat in % max. Preis  

Substrat in  
ct / kWh 

Gülle NawaRo 

75 80 20 -9,45 

150 30 70 -2,13 

250 20 80 3,15 

250 60 40 2,74 

500 20 80 5,75 

750 20 80 6,83 

1.000 - 100 7,67 

 

Biogaseinspeiseanlagen sind gekennzeichnet durch hohen Leistungen (i.d.R. > 1.000 kWel 

(äquivalent)), so dass Substratpreise von bis zu 7,67 ct/kWh realistisch sind. Hierbei ist zu 

beachten, dass dies lediglich eine Abschätzung sein kann, da dies von verschiedenen Fakto-

ren abhängig ist. 

Die in Tabelle 4.2 aufgeführten Substrate Getreidestroh, Biertreber, Rohglycerin, Rapskuchen 

und Melasse aus Rübenzucker sind aufgrund dieses angesetzten Wirtschaftlichkeitskriteriums 

kritisch zu betrachten, da deren strombezogener Substratpreis deutlich darüber liegt. Hinter-

grund ist, dass diese Stoffe Verwendung in anderen Industriezweigen finden (z.B. der Futter-

industrie (Biertreber) oder Pharmaindustrie (Glycerin)). Somit sind sie für eine Nutzung in Bio-

gasanlagen eher nachrangig. Vor diesen Hintergrund erfolgt eine Abschätzung der möglichen 

Nutzungspotentiale anhand nachfolgender Tabelle. 

Tabelle 4.4:  prozentualer Anteil des wirtschaftlichen Potentials ausgewählter Substrate 
(Werte des Fachverbandes Biogas e.V.) [71] 

Substrat Anteil am wirtschaftlichen Potential 

Biertreber 20 % 

Rohglycerin 25 % 

Rapspresskuchen 10 % 

Melasse 57 % 

 

Maissilage und Grassilage werden als wirtschaftlich eingestuft, da diese beiden Substrate in 

einer akzeptablen Größenordnung von bis zu 20 % Schwankung um den angesetzten maxi-

malen Substratpreise von 7,67 ct/kWh liegen.  

Einen weiteren wichtigen Faktor für die Wirtschaftlichkeit des Prozesses spielt der maximal 

wirtschaftliche Transportweg. Gerade bei den industriellen und kommunalen Reststoffen kön-

nen teilweise große Transportwege entstehen. Um die Kosten des Betriebes bei der Wirt-

schaftlichkeit des Substrates zu berücksichtigen, wird der Zusammenhang zwischen der Stra-

ßeninfrastruktur und der Substratquelle betrachtet. Der maximale Transportweg hängt von vie-

len Kriterien ab. Oft ist die Nutzung einer direkten Verkehrsverbindung nicht möglich, da einige 

Straßen von möglichen Transportfahrzeugen nicht befahren werden dürfen oder es natürliche 

Begrenzungen, wie Wälder und Flüsse, gibt. Aus diesem Grund ist eine generelle deutsch-

landweite Aussage, wie groß der Transportweg sein darf, nicht möglich. Um diesen wichtigen 

Faktor dennoch mit berücksichtigen zu können, wird ein substratspezifischer Transportweg als 
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Größe eingeführt. Mit diesem ist es möglich, eine Abschätzung durchzuführen, welche jedoch 

im regionalen Einzelfall stets individuell zu überprüfen ist. 

Als Grundlage für die Abschätzung des Transportweges wird das am häufigsten verwendete 

Substrat für Biogasanlagen genutzt – die Maissilage. Durch die stofflichen und energetischen 

Vorteile dieses Einsatzstoffes, besitzt die Maissilage aktuell mit 73 % den größten Anteil an 

der eingesetzten Masse nachwachsender Rohstoffe. Der maximale Transportweg wird für 

Maissilage mit 15 km angesetzt [2]. Mit Hilfe dieser Festlegung kann eine allgemein gültige 

Konstante für das entsprechende Einzugsgebiet jedes Substrats berechnet werden. Diese 

Konstante beschreibt eine Energietransportdichte (ETD), die sich aus dem Verhältnis zwi-

schen spezifischem Methangasertrag (sMGE) und dem Transportradius (Rmax) berechnet. Für 

die Maissilage wird eine Energietransportdichte von 7,07 m³(CH4)/t(FM) km ermittelt. Mittels 

dieser Konstante kann der Transportradius für die restlichen Substrate wie in Formel 3 darge-

stellt berechnet werden. 

Formel 3:  Berechnung des Transportradius 

Rmax,i= 
sMGEi

ETD
 

Eine Übersicht zu den berechneten Transportradien aus Formel 3 ist in Tabelle 4.5 zusam-

mengefasst. Mittels des maximalen Transportradius kann eine wirtschaftliche Abschätzung 

vorgenommen werden. Ebenfalls wird Rmax zu Darstellungszwecken bei Standortdaten ver-

wendet. 
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Tabelle 4.5:  maximaler Transportradius der Substrate in Abhängigkeit ihres Methangaser-
trags 

Wirtschaftszweig Einsatzsubstrat/Reststoff sMGE Rmax,i in km 

Landwirtschaft Energiepflanzen 106,0 15,00 

Tierhaltung Gülle 17,4 2,46 

Schlachthöfe Schlachtabfälle 87,6 12,40 

Weinproduktion Trester 176,0 24,91 

Bierproduktion Treber 70,0 9,91 

Milchproduktion Molke 18,0 2,55 

Zuckerproduktion Rübenschnitzel 49,0 6,93 

Biodieselproduktion Glycerin 147,0 20,80 

Bioethanolproduktion Schlempe 22,0 3,11 

kommunale Einrichtungen Speisereste  55,4 7,84 

Ölproduktion Rapspresskuchen 317,0 44,86 

Kartoffelverarbeitung Kartoffelschalen 47,0 6,65 

Verschiedenes Biomüll 73,8 10,44 

Landschaftspflege Straßenbegleitgrün 52,9 7,49 

Supermärkte Supermarktreste 55,4 7,84 

Zuckerproduktion Melasse 229,0 32,41 

Dauergrünland Grassilage 100,4 14,21 

Biotonne Biomüll 74,0 10,47 

Grünschnitt Grünschnitt 105,0 14,86 

Erntereste Kartoffelblatt 48,0 6,79 

Erntereste Rübenblatt 48,0 6,79 

Erntereste Rapsstroh 97,6 13,81 

Erntereste Maisstroh 97,6 13,81 

 

4.2.3 Biogaserzeugung mittels industrieller Reststoffe 

Im deutschen Industriesektor gibt es eine Vielfalt an Reststoffen, die sich zur Biogasproduktion 

eignen. Die betrachteten Substrate sind in Abbildung 4.1 dargestellt. Im nachfolgenden wird 

auf die einzelnen Substrate eingegangen. 
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Abbildung 4.1:  Übersicht der betrachteten industriellen Reststoffe 

 

4.2.3.1 Bioethanolproduktion 

Die Standorte der Bioethanolproduktion sind auf der Website des Bundesverbandes der deut-

schen Bioethanolproduktion e.V. aufgelistet und wurden davon übernommen. Dabei sind alle 

sieben in Deutschland befindlichen Standorte sowie eine Forschungsanlage adressgenau er-

mittelt [72]. Die erfasste Kapazität der Herstellung von Bioethanol liegt bei etwa 800.000 m³/a. 

In Abbildung 4.2 sind die tatsächlichen Produktionen der letzten Jahre in Deutschland darge-

stellt. In den letzten Jahren ist die Bioethanolproduktion nahezu konstant geblieben. Die deut-

schen Anlagen weisen eine Auslastung von über 90 % auf. Als Nebenprodukt fällt Getreide-

schlempe (Schlempe) an. Die in Deutschland ansässigen Firmen produzierten 2016 insgesamt 

738.169 t Bioethanol zur Kraftstoffanwendung [73]. Pro m³ hergestelltem Bioethanol fallen 

auch 0,16 t der vergärbaren Schlempe an. Diese besitzt eine Methangasertrag von 22 m³/t 

[65]. 
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Abbildung 4.2:  Bioethanolproduktion in Deutschland von 2010 - 2016 [73] 

Bioethanolanlagen sind in Mittel- und Nordostdeutschland zu finden (Abbildung 4.3). Das er-

rechnete theoretische Methangaspotential aus Bioethanol-Schlempe beträgt 3,5 Mio. m³/a. 

Werden die technischen Verluste (Lager- und Entnahmeverluste, sowie produktionsbedingte 

Verluste, z.B.: Verluste durch Reinigung) abgezogen ergibt sich ein technisches Methangas-

potential von 3,3 Mio. m³/a. Schlempe ist in Biogasanlagen wirtschaftlich einsetzbar. Somit 

entspricht das wirtschaftliche Potential gleich dem technischen Potential mit 3,3 Mio. m³/a. Der 

maximal errechnete wirtschaftliche Transportweg des Substrats beträgt 3,11 km.  
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Abbildung 4.3:  theoretisches Biogas-Potential aus Getreideschlempe 

 

4.2.3.2 Biodieselproduktion 

In Deutschland haben die 27 Standorte eine Produktionskapazität von knapp 4 Mio. t/a. Laut 

Agentur für erneuerbare Energien gibt es in Deutschland 30 Anlagen mit einer Gesamtkapa-

zität von 3.848.000 t/a [72]. Dies bedeutet, dass nahezu alle bedeutenden Anlagen in der Po-

tentialanalyse integriert wurden. In Abbildung 4.4 sind die Kapazität, die Produktion und der 

Absatz von Biodiesel in Deutschland zwischen 2010-2016 dargestellt. Im Vergleich zu den 

Bioethanolanlagen werden die Biodieselanlagen nicht ähnlich stark beansprucht und die Aus-

lastung beträgt nur 80 %. Als Nebenprodukt entsteht bei der Biodieselproduktion Rohglycerin. 

Davon fallen pro Tonne hergestelltem Biodiesel 100 kg an. Der Methangasgehalt des Rohgly-

cerins beträgt 147 m³/t(FM) [65]. 
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Abbildung 4.4:  Biodieselproduktion von 2010-2016 [74] 

Die größten Potentiale liegen dabei, wie in Abbildung 4.5 deutlich wird, in Hamburg, Frankfurt 

am Main und in der Region Leipzig/ Halle. Das errechnete theoretische Methangaspotential 

aus der Biodieselproduktion beträgt für Deutschland 58 Mio. m³/a. Werden die technischen 

Verluste (8 %) berücksichtigt ergibt sich ein technisches Methangaspotential mit 

53,4 Mio. m³/a. Der Substratpreis für Rohglycerin liegt bei etwa 80 €/t [68]. Da der errechnete 

spezifische Substratpreis bei 0,54 €/m³(CH4) liegt, wird Rohglycerin als nicht wirtschaftlich ein-

setzbar in Biogasanlagen eingestuft. Unter Absprache mit dem Fachverband Biogas e.V. wur-

den 25 % der Rohglycerinmenge als wirtschaftlich einsetzbar für Biogasanlagen angenom-

men, da lokale Einflussgrößen bei dieser Einschätzung nicht berücksichtigt wurden. Somit 

ergibt sich ein wirtschaftliches Methangaspotential in Höhe von 13,3 Mio. m³/a.  
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Abbildung 4.5:  theoretisches Biogas-Potential aus der Biodieselproduktion 

 

4.2.3.3 Brauereien 

In Brauereien fällt bei der Bierproduktion ebenfalls ein verwertbarer Reststoff an – Biertreber. 

Dieses Substrat eignet sich sehr gut zur Vergärung in Biogasanlagen. Zur standortgenauen 

Ermittlung der anfallenden Trebermengen werden 53 Großbrauereien in Deutschland erfasst 

und die dazugehörigen Produktionszahlen recherchiert. Insgesamt gibt es in Deutschland laut 

dem Deutschen Brauer Bund e.V. etwa 1.400 Brauereien [75]. Ein Großteil dieser Brauereien 

sind kleinere private Betriebe. Somit sind zwar in der Recherche nur knapp 4 % der Brauereien 

erfasst, jedoch wird an diesen Standorten ca. 70 % der insgesamt produzierten Biermenge mit 

95 Mio. hl hergestellt [75]. Die Datenlage zur Bierproduktion war sehr schwierig zu erfassen, 

da dies Firmeninterna und somit öffentlich nicht zugänglich sind. Nur für einige Brauerei-Grup-

pen (z.B.: Radeberger Gruppe) sind Gesamtausstoßmengen zu finden. Diese werden als 

Grundlage genutzt, um eine Aufteilung auf die jeweiligen Marken vorzunehmen. Die restliche 

Produktionsmenge wird auf die Bundesländer anhand ihrer spezifischen Produktionszahlen 

aufgeteilt. In Abbildung 4.6 ist der Bierausstoß sowie der Bierverbrauch in Deutschland darge-

stellt. Dabei wird deutlich, dass es beim Ausstoß in den letzten sieben Jahren kaum Schwan-

kungen gab, jedoch dazu im Vergleich ein leichter Rückgang im Verbrauch über die Jahre zu 

beobachten ist. Pro produziertem Liter Bier fallen 0,2 kg Treber mit einem Methangasertrag 

von 70 m³/t(FM), an [65]. Somit ist es möglich für die Niederlassung eine standortgenaue Er-

mittlung des Potentials durchzuführen.  
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Abbildung 4.6:  Bierausstoß und -verbrauch in Deutschland [75] 

Die größten Brauereien sind, wie Abbildung 4.7 zeigt, Becks in Bremen und Paulaner (Hacker-

Pschorr) in München. Das theoretische Methangaspotential aus Biertreber beträgt 

134,2 Mio. m³/a. Werden die technischen Verluste durch Silierung und den möglichen Schim-

melbefall berücksichtig, ergibt sich ein technisches Methangaspotential von ca. 

123,4 Mio. m³/a. Biertreber liegt bei einem Substratpreis von 37 €/t [68]. Mit einem spezifi-

schen Substratpreis von 0,53 €/m³ ist es nicht wirtschaftlich dieses Substrat in Biogasanlagen 

einzusetzen. Treber wird bereits in der Milchviehhaltung als Futtermittel genutzt. Jedoch gibt 

es auch dafür lokale Unterschiede, weshalb 20 % des Biertrebers als wirtschaftlich einsetzbar 

charakterisiert wird. Dies entspricht einer Menge von ca. 24,7 Mio. m³/a. 
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Abbildung 4.7:  theoretisches Biogas-Potential aus Biertreber 

 

4.2.3.4 Molkereien 

Laut Statista befinden sich in Deutschland 202 Molkereien mit mindestens 20 Mitarbeitern [76]. 

In dieser Studie werden 1.267 milchverarbeitende Betriebe erfasst, jedoch ohne die Restrikti-

onen hinsichtlich der Mitarbeiterzahlen. Als Quelle dient die „Liste der gemäß Verordnung (EG) 

Nr.853/2004 zugelassenen Betriebe für den Handel mit Lebensmitteln tierischen Ursprungs in 

Deutschland (BLtU)“, genauer die Kategorie IX – Rohmilch und Molkereiprodukte [77]. Nach 

der Aufbereitung und Löschung einiger Betriebe, die offensichtlich keine Verarbeitung von 

Rohmilch als Aufgabe haben, werden noch 1.089 Betriebe betrachtet. Die verarbeiteten Men-

gen in den großen Molkereien konnten mittels Recherche bestimmt werden. Für die Betriebe, 

die bei der Recherche ergebnislos blieben, wird ein durchschnittlicher Wert der Milchverarbei-

tung angenommen. Dieser ermittelt sich aus der durchschnittlichen Milchleistung je Kuh und 

der durchschnittlichen Anzahl an Tieren in einem Milchbetrieb. Dies basiert auf der Annahme, 

dass ein Milchbetrieb genau eine Molkerei beliefert (Hofmolkereien). Dadurch werden ca. 

32,8 Mrd. Liter verarbeitete Rohmilch in deutschen Betrieben abgebildet. Dieser Wert ist gut 

vergleichbar mit der tatsächlichen deutschlandweiten produzierten Milchmenge von 

31,3 Mrd. Liter aus dem Jahr 2016. Standortgenau erfasst wurden 85-90 % der Molkereien. 

Um das Biogaspotential zu berechnen kann nur der Anteil der zu Käse verarbeiteten Milch 

betrachtet werden, da nur in diesem Fall Molke als Reststoff anfällt. Der Käseanteil bei der 

Milchverwendung beträgt 44 % und wird für alle Betriebe gleich angewendet [78]. Es fällt bei 
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der Rohmilchverarbeitung je Liter 1,5 kg Molke inklusive Waschwasser an. Diese besitzt hat 

einen Methangasertrag von 18 m³/t(FM) [2].  

Das theoretische Methangaspotential aus der Milchverarbeitung beträgt 396,7 Mio. m³/a. Wer-

den die technischen Verluste berücksichtigt, ergibt sich ein technisches Methangaspotential 

von 365 Mio. m³/a. Um das wirtschaftliche Potential bestimmen zu können, muss der Markt-

preis der Reststoffe mit einbezogen werden. Da diese nur einen geringen Trockenmassegehalt 

besitzen, werden die gemischten flüssigen und festen Bestandteile zu einer Weiterverarbei-

tung transportiert und dort veredelt. Einerseits erfolgt die Aufbereitung zu Futtermittel und Mol-

kepulver, andererseits wird es an Getränkehersteller verkauft. Durch diese Konkurrenz wird 

die Vergärung zu Biogas wirtschaftlich unattraktiv. Jedoch liegen aktuell keine Daten zum Um-

fang der Molkenutzung in Deutschland vor. Zudem kann nicht jede Molkerei diese Veredlung 

am Standort sicherstellen. Aus diesem Grund wurde in dieser Studie das wirtschaftliche Po-

tential gleich dem technischen Potential angesehen. Der maximale Transportradius wird dabei 

mit 2,55 km angesetzt. In Summe wird somit das wirtschaftliche Methangaspotential mit 

365 Mio. m³/a abgeschätzt.  

 

 

Abbildung 4.8:  theoretisches Biogaspotential aus Molke 
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geokodiert, welche entweder Kartoffeln für die Lebensmittelindustrie verarbeiten oder Stärke-

produkte aus der Kartoffel herstellen. Dabei ergab sich eine gesamte Produktionsmenge von 

4,6 Mio. t. Bei diesen Produktionsprozessen fallen Schäl- und Putzreste an, die energetisch 

genutzt werden können. Dabei fallen pro verarbeitetem Kilogramm Kartoffel 0,25 kg Schalen, 

mit einem Methangasertrag von 47 m³/t(FM) an [65]. Das theoretische Potential für dieses 

Substrat beträgt damit 54,5 Mio. m³/a. Werden die technischen Verluste mit einbezogen ergibt 

sich ein technisches Potential von 50,1 Mio. m³/a. Dies entspricht gleichzeitig dem wirtschaft-

lichen Methangaspotential. Die Kartoffelschalen zählen mit einem spezifischen Substratpreis 

von 0,11 €/m³ zu den wirtschaftlich einsetzbaren Reststoffen.  

 

 

Abbildung 4.9: theoretisches Biogas-Potential aus Kartoffelschalen 

 

4.2.3.6 Schlachtreste 

2016 betrug die gesamte Schlachtmenge in Deutschland 8,3 Mio. t. Dabei wurden 3,6 Mio. 

Rinder/ Kälber, 58,75 Mio. Schweine, 1,08 Mio. Schafe/ Ziegen/ Lämmer, 8.000 Pferde und 

690 Mio. Hähnchen (Geflügel) geschlachtet [79]. Neben den gewünschten Endprodukten fal-

len bei der Schlachtung auch Nebenerzeugnisse an, die nicht als Nahrung verwendet werden 

können bzw. werden. Das Tierische-Nebenprodukte-Beseitigungsgesetz (TierNebG) regelt die 

Kategorisierung der Nebenprodukte. Demnach dürfen laut „§ 2a Grundsatz für den Umgang 

mit tierischen Nebenprodukten und Folgeprodukten“ alle Nebenprodukte, die nicht in Katego-
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möglichst genau abgebildet werden können, werden aktuelle Zahlen zu den Schlachtbetrieben 

aus dem Jahr 2016 herangezogen [79].  

 

Tabelle 4.6:  Anteil der standortgenauen Erfassung der Schlachtreste [Erhebung DBI] 

 
Rinder Schweine Schaf/Lamm/Ziege 

Hähnchen 
(Geflügel) 

Pferde 

Anzahl geschlachtete 
Tiere 2016 

[79] 

 
3,6 

Millio-
nen 

 
58,75 

Millionen 

 
1,08 

Millionen 

 
690 

Millionen 

 
8.000 

Erfasst über Stand-
orte der DBI-Daten-

bank 

 
1,87 

Millio-
nen 

 
28,90 

Millionen 

 
138.000 

 
183 

Millionen 

 
2.000 

Anteil in % 52,0 % 49,2 % 12,8 % 26,5 % 25 % 

  

Tabelle 4.6 zeigt, dass die standortgenaue Erfassung der Schlachtmenge über die vorhandene 

Datenbank der Schlachtbetriebe lückenhaft ist. Bei den Rindern und Schweinen liegt die Er-

fassung bei etwa 50 % und bei Geflügel bei rund 25 %. Die somit nicht dargestellte Menge 

wird über die Statistik der Schlachtmenge je Bundesland aufgeteilt. Es werden die Standorte 

der Betriebe je Bundesland mit ihrer Schlachtmenge aufsummiert und dann die restliche 

Menge des Bundeslandes als Differenz angegeben. Die vergleichsweise hohe Abdeckung bei 

den Schlachttieren Schwein und Rind ist für das Ergebnis positiv, weil die anderen Tierarten 

nicht den massenbezogenen Anteil an der Gesamtschlachtmasse haben, da bei Schwein und 

Rind größere Schlachtrestmengen anfallen.  

Tabelle 4.7:  Schlachtgewichte der betrachteten Tierarten [79–83] 

Tierart Schlachtgewicht in kg 
Schlachtabfall 

in % vom 
Schlachtgewicht 

Schlachtabfall in kg 

Rind 318 47 % 149,5 

Schwein 95 19 % 18,1 

Schaf 20 52 % 10,4 

Ziege 20 52 % 10,4 

Pferd 264 45 % 118,8 

Hähnchen 1,5 20 % 0,3 

Pute 13 18 % 2,3 

Lamm 19 52 % 9,9 

Kalb 159 47 % 74,7 

 

Das theoretische Potential berechnet sich aus dem Schlachtabfall (siehe Tabelle 4.7) und dem 

Methangasertrag von 87,6 m³/t(FM) [2]. Damit ergibt sich ein gesamtes theoretisches Methan-

gaspotential von 167,9 Mio. m³/a aus Schlachtresten (siehe Abbildung 4.10). Hier stechen be-

sonders Nordrhein-Westfalen und Bayern hervor. Dies lässt sich damit begründen, dass in 

diesen Bundesländern hohe Schlachtreste ergeben, die nicht durch standortgenaue Betriebs-

daten modelliert werden konnten. Eine Clusterregion ist das Oldenburger-Münsterland mit 
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dem umgangssprachlich bezeichneten „Schweinegürtel“ (hoher Konzentration an Schweine-

Mastbetrieben).  

Beim technischen Potential werden die Lager- und Entnahmeverluste einbezogen. Dieses ent-

spricht dabei auch dem wirtschaftlichen Potential und beträgt 154,4 Mio. m³/a. Der maximal 

wirtschaftliche Transportweg für dieses Substrat beträgt etwa 12,4 km. Durch einen spezifi-

schen Substratpreis von 0,00 €/m³ zählen die Schlachtreste zu den wirtschaftlichen Reststof-

fen, wobei anzumerken ist, dass aktuell Schlachtreste auch als Futtermittel weiter verwendet 

werden. Die Biogasproduktion kann somit nur als Nebenzweig betrachtet werden.  

 

 

Abbildung 4.10:  theoretisches Biogas-Potential aus Schlachtresten 

 

4.2.3.7 Zuckerproduktion 

Zuckerrüben sind die bevorzugte Grundlage zur Herstellung von Zucker in Deutschland. Dies 

wird an 20 Produktionsstandorten in Deutschland realisiert, die alle erfasst worden sind. Die 

gesamte in Deutschland hergestellte Menge beträgt etwa 4,4 Mio. t/a. Laut der Wirtschaftli-

chen Vereinigung Zucker e.V. (WVZ) wurden in Deutschland in den Jahren 2016/2017 insge-

samt 3,57 Mio. t hergestellt. Grund für diese deutliche Differenz sind die enormen Schwankun-

gen in den Anbaumengen [84]. Diese werden in Abbildung 4.11 verdeutlicht.  
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Abbildung 4.11:  Zuckerherstellung aus den letzten drei Rübenkampagnen 

 

Durch wechselnde Absatzpreise und Anbauflächen ist es schwierig, Aussagen zur Gesamt-

menge zu treffen. Grundlage für die recherchierten Werte, die zu einer Produktion von 

4,4 Mio. t führen, sind von den jeweiligen Firmen veröffentlichte Werte. Diese werden deshalb 

als solche geokodiert und fließen in die Potentialbestimmung ein.  

Bei der Zuckerherstellung fallen verschiedene Substrate an, die in einer Biogasanlage genutzt 

werden können. In dieser Studie werden Melasse und Rübenschnitzel betrachtet. Rüben-

schnitzel sind dabei die Gesamtheit der Abfallprodukte der Zuckerrübe, unabhängig, ob es 

Trocken-, Press- oder Nassschnitzel sind. Diese Annahme wurde getroffen, um eine Ver-

gleichbarkeit zu anderen Studien zu gewährleisten. Das theoretische Potential wird aus den 

spezifischen Methangaserträgen (Melasse: 229 m³/t(FM) und Rübenschnitzel: 49 m³/t(FM)) 

und den jeweiligen Zuckerproduktionen der einzelnen Niederlassungen gebildet. Je produzier-

tem Kilogramm Zucker fallen 0,24 kg Melasse und 1,5 kg Rübenschnitzel an. Das theoretische 

Methangaspotential beider Substrate ist in Abbildung 4.12 dargestellt und liegt bei 

565,6 Mio. m³/a. Werden die technischen Verluste einbezogen ergibt sich ein technisches Me-

thangaspotential mit 520,3 Mio. m³/a. Zur Bestimmung des wirtschaftlichen Potentials werden 

die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen aus Kapitel 4.2.2 berücksichtigt. Rübenschnitzel er-

weisen sich dabei als vollständig wirtschaftlich, wohingegen Melasse, aufgrund des vergleichs-

weise hohen Preises, als unwirtschaftlich eingestuft wird. Dies führt, wie in Tabelle 4.4 ersicht-

lich, zu einem wirtschaftlichen Potential in von 57 % der Gesamtmasse an Melasse. Daraus 

errechnet sich ein wirtschaftliches Methangaspotential von 424,6 Mio. m³/a. Charakteristisch 

für die Zuckerherstellung ist die Zentrierung der Anlagen auf Mitteldeutschland. Die ersichtli-

che Darstellungsform ergibt sich aus dem kleinen Transportradius von Rübenschnitzeln mit 

etwa 7 km und dem, aufgrund des deutlich höheren Methangasertrags, größeren Transportra-

dius für Melasse mit 32,4 km. Eine bedeutende Region des nutzbaren Potentials aus der Zu-

ckerherstellung ist die Region um Hannover.  
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Abbildung 4.12:  theoretisches Biogas-Potential aus Melasse (Radius:7 km) und Rübenschnitzel 
(Radius: 32,4 km) 

 

In Tabelle 4.8 sind die Einzelpotentiale der zwei bei der Zuckerherstellung anfallenden Sub-

strate, dargestellt. Trotz des deutlich geringeren Anfalls an Melasse je Kilogramm Zucker, be-

sitzt diese ein hohes theoretisches und technisches Potential. Die Einstufung als unwirtschaft-

liche erfolgte durch den wie oben bereits erwähnten hohen spezifischen Substratpreis mit 

0,57 €/m³. 

Tabelle 4.8:  Einzelpotential von Melasse und Rübenschnitzeln aus der Zuckerherstellung 

 Potential in Mio. m³ / a 

 theoretisch technisch wirtschaftlich 

Melasse 242,0 222,6 126,9 

Rübenschnitzel 323,6 297,7 297,7 

Gesamt 565,6 520,3 424,6 
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4.2.3.8 Rapsölproduktion 

In Deutschland werden etwa 9,4 Mio. t Rapssaat pro Jahr (Stand 2016) auf 1,3 Mio. ha Acker-

fläche angebaut und in Ölmühlen verarbeitet. Beim Verarbeitungsprozess entstehen aus der 

eingesetzten Rapsmenge 66 % Rapspresskuchen oder 58 % Extraktionsschrot [85]. Das ent-

standene Rapsöl wird in der Lebensmittelbranche oder bei der Biokraftstoffproduktion einge-

setzt. Der anfallende Reststoff Rapspresskuchen kann einerseits als Biogassubstrat einge-

setzt werden, andererseits auf Grund seines Nährstoffreichtums auch andere Verwendungs-

möglichkeiten, wie zum Beispiel in der Futtermittelindustrie.  

Das theoretische Methangaspotential aus der Rapsölproduktion ist in Abbildung 4.13 darge-

stellt und beträgt 1.974,4 Mio. m³/a. Dieses wurde mit dem spezifischen Methangasertrag von 

317 m³/t(FM) [65] und der jeweiligen Produktionsmenge an Rapsöl je Standort bestimmt. Zur 

Bestimmung des technischen Potentials wird von technischen Verlusten von 8 % sowie von 

25 % Abzügen durch den Export des nährstoffreichen Futtermittels ausgegangen [2]. Somit 

beträgt das technische Methangaspotential 1.322,9 Mio. m³/a. Da Rapspresskuchen einen 

spezifischen Substratpreis von 0,55 €/m³(CH4) besitzt, zählt es zu den unwirtschaftlichen Rest-

stoffen. Da es jedoch einen hohen Methangasertrag besitzt, gilt es als attraktives Biogassub-

strat und wurde vom Fachverband Biogas e.V. mit einem wirtschaftlichen Potential von 10 % 

belegt. Das wirtschaftliche Methangaspotential beträgt 132,3 Mio. m³/a. Der maximale Trans-

portradius beträgt 44,86 km.  

 

 

Abbildung 4.13: theoretisches Biogas-Potential aus der Rapsölproduktion 
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4.2.3.9 Weintrester 

In Deutschland kultivieren die Winzer auf ca. 100.000 ha Reben zur Wein-und Mostherstel-

lung. Hier wurden 2016 etwa 9,1 Mio. hl Wein und Most produziert [86]. Die Rückstände, die 

beim Keltern der Trauben entstehen, fallen eigentlich in den Keltereien des jeweiligen Wein-

gutes an. Da die Datenlage für die Keltereien sehr schwer zu erfassen war, wurde die An-

nahme getroffen, dass sich die Keltereien in unmittelbarer Umgebung zum Weinanbaugebiet 

befinden. Weintrester wird als Reststoff der Industrie gewertet, da das Keltern ein industrieller 

Prozess ist. Die Darstellung mittels der Weinflächen wird nur gewählt, um eine hohe Genau-

igkeit der regionalen Einflüsse zu gewährleisten. Der Weinanbau findet, begründet durch die 

klimatischen Bedingungen, in Deutschland vorwiegend im Südwesten des Landes statt. Die 

wichtigsten Regionen des Weinanbaus sind Rheinland-Pfalz, mit den größten Gebieten Rhein-

hessen, Pfalz und Mosel, sowie das Bundesland Baden-Württemberg mit den gleichnamigen 

Anbaugebieten Baden und Württemberg. Dementsprechend sind dort die anfallenden Trester-

mengen erwartungsgemäß hoch.  

Das theoretische Methangaspotential von Weintrester ist in Abbildung 4.14 dargestellt. Zur 

Berechnung wurden die Weinanbauflächen mit ihren, je nach Weinanbaugebiet, spezifischen 

durchschnittlichen Erträgen aus dem statistischen Jahrbuch multipliziert [86]. Anhand des Sub-

stratanfalls und dem Methangasertrag von 176 m³/t(FM) wird der theoretische Methangaspo-

tential von 41,5 Mio. m³/a bestimmt. Der spezifische Substratpreis beträgt 0,04 €/m³ und ist 

damit im Bereich der wirtschaftlichen Substrate. Das wirtschaftliche Potential entspricht dem 

technischen Methangaspotential und beträgt 41,4 Mio. m³/a. Der Transportradius des Wein-

tresters ist mit etwa 25 km im Vergleich recht groß.  
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Abbildung 4.14:  Biogas-Potential Weintrester auf Basis der Anbauflächen 

  

4.2.3.10 Summenpotential industrieller Reststoffe 

Zusammengefasst ist das spezifische theoretische Summenpotential der industriellen Rest-

stoffe in Abbildung 4.15 dargestellt. Die Berechnung zur Bildung des Summenpotentials der 

Industrie erfolgte mit den Einzelpotentialen (n) der Substrate mit Hilfe von Formel 4.  

Formel 4:  Summenberechnung für das spezifische Methangaspotential der Industrie 

MGIndustrie = ∑ MGi

n

i=1  

 

 

Ein wichtiger Einflussfaktor für das landwirtschaftlich geprägte, industrielle Summenpotential 

ist die Standortdichte. Daher sind Gebiete mit hohen Konzentrationen von Produktionsstan-

dorten besonders interessant für die Biomethangewinnung. Hierfür ergeben sich im Westen 

und Nordwesten Deutschlands die größten theoretischen Potentiale.  
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Abbildung 4.15:  Biogas-Potential aus industriellen Reststoffen 

Das deutschlandweite theoretische Biomethanpotential aus industriellen Reststoffen beträgt 

etwa 3,4 Mrd. m³/a, das technische Methangaspotential liegt bei 2,6 Mrd. m³/a und das wirt-

schaftliche bei 1,2 Mrd. m³/a. Neben den absoluten Werten ist auch die Verteilung der Sub-

strate in den Ergebnissen von Interesse. Diese Distributionen sind in Abbildung 4.16 veran-

schaulicht. Auffällig ist dabei, dass die Substrate Molke sowie Melasse und Rübenschnitzel 

sehr hohe wirtschaftliche Anteile haben, während ihr prozentualer Anteil bei dem theoretischen 

Potential vergleichsweise gering ausfällt. Rapsöl zeigt den größten Abwärtstrend im Vergleich 

der Potentiale. Grund hierfür sind die technischen Verluste des Substrates Rapspresskuchen 

von 33  %. Während das durchschnittliche Ausmaß an technischen Verlusten in den anderen 

Industrien bei 8 % lag, bewirkt der hohe Prozentsatz bei Raps eine deutliche Senkung des 

technischen Potentials der Industrie um 20 %. Insgesamt können Molke, Schlachtrest, Raps-

presskuchen sowie Melasse und Rübenschnitzel als wirtschaftliche Substrate identifiziert wer-

den.  
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Abbildung 4.16:  Verteilung des Methangaspotentials industrieller Reststoffe 

 

4.2.4 Biogaserzeugung mittels Biomasse aus kommunalen/ gewerblichen Einrich-

tungen 

In den verschiedenen kommunalen und gewerblichen Einrichtungen in Deutschland fallen ver-

schiedenste Abfälle bzw. Reststoffe an. Ein Überblick über diese ist in Abbildung 4.17 zusam-

mengetragen.  

 

 

Abbildung 4.17:  Übersicht der betrachteten Rückstände/ Abfälle der Kommune bzw. des Ge-
werbes 
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4.2.4.1 Biotonne 

In den Abfallbilanzen der Statistischen Ämter des Bundes und der Länder wird für das Jahr 

2015 eine Gesamtmenge an Biomasse aus der Biotonne in Höhe von 4,57 Mio. t angegeben 

[87]. In der Biotonne werden Speisereste sowie Küchen- und Gartenabfälle aus privaten Haus-

halten gesammelt. Diese Angaben liegen in der Statistik landkreisgenau vor und bilden die 

Grundlage für die Berechnung des Biogaspotentials. Die Datenqualität auf Landkreisebene ist 

nicht flächendeckend gegeben. Dabei weisen 73 der 412 Landkreise in der Amtlichen Statistik 

keine Mengen in Tonnen auf. Dabei muss zwischen den 21 Landkreisen, die mit dem Wert 

„keine Angaben“ versehen wurden und den 52 Landkreisen mit null Tonnen unterschieden 

werden. Die 52 Landkreise haben eine Menge von kleiner 0,5 t und werden deshalb mit Null 

angegeben [87]. In der Karte erfolgt eine differenzierte Darstellung dieser Werte. Verwaltungs-

gebiete mit dem Wert „keine Angabe“ befinden sich vorwiegend in den ländlichen Räumen 

Deutschlands sowie in den neuen Bundesländern. Dies lässt sich mit dem hohen Eigenkom-

postieranteil, sowie den möglichen größeren privaten Grundstücken bzw. Gärten in den länd-

lichen Regionen als in städtisch geprägten Gebieten begründen [88]. In Tabelle 4.9 sind die 

erfassten Abfallmengen aus der Biotonne in Deutschland nach Bundesländern dargestellt. 

Diese bildeten die Grundlage zur Berechnung der Potentiale für die Biotonne. Das theoretische 

Methangaspotential ergibt sich unter Nutzung des Methangasertrags von 74 m³/t(FM) rund 

340 Mio. m³(CH4)/a für Deutschland [89].  

 

Tabelle 4.9:  Abfallmenge 2015 und Methangasertrag (theoretisch, technisch und wirt-
schaftlich) aus Biotonnen nach Bundesländern [87] 

Bundesland 
Abfall der 
Biotonne 

in t / a 

Potential in m³ CH4 / a 

theoretisch technisch wirtschaftlich 

Baden-Württemberg 482.300 35.690.000 33.190.000 33.190.000 

Bayern 684.300 50.638.000 47.090.000 47.090.000 

Berlin 67.800 5.017.000 4.660.000 4.660.000 

Brandenburg 7.800 577.000 530.000 530.000 

Bremen 23.000 1.702.000 1.580.000 1.580.000 

Hamburg 62.000 4.588.000 4.260.000 4.260.000 

Hessen 530.300 39.242.000 36.490.000 36.490.000 

Mecklenburg-Vorpom-
mern 

31.200 2.308.000 2.140.000 2.140.000 

Niedersachsen 511.800 37.873.000 35.220.000 35.220.000 

Nordrhein-Westfalen 1.226.200 90.738.000 84.380.000 84.380.000 

Rheinland-Pfalz 304.200 22.510.000 20.930.000 20.930.000 

Saarland 56.600 4.188.000 3.890.000 3.890.000 

Sachsen 122.900 9.094.000 8.450.000 8.450.000 

Sachsen-Anhalt 145.300 10.752.000 9.990.000 9.990.000 

Schleswig-Holstein 245.900 18.196.000 16.920.000 16.920.000 

Thüringen 67.700 5.009.000 4.650.000 4.650.000 

Deutschland 4.569.300 338.128.000 314.450.000 314.450.000 
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In Abbildung 4.18 ist das spezifische theoretische Methangaspotential aus der Verwertung von 

Reststoffen der Biotonne dargestellt. Dies beträgt 333,6 Mio. m³/a. Die größten Potentiale stel-

len sich vorwiegend im Westen Deutschlands (Niedersachsen, Nordrhein-Westfalen) dar. 

Ebenfalls hohe Potentiale weisen die Großstädte Deutschlands, aufgrund ihrer Bevölkerungs-

dichte, auf. Das technische Methangaspotential aus Reststoffen aus der Biotonne entspricht 

dem wirtschaftlichen Methangaspotential und beträgt 310,3 Mio. m³/a. 

 

Abbildung 4.18:  theoretisches Biogas-Potential aus der Biotonne 

 

4.2.4.2 Grünschnitt (holzfrei) 

Ein weiteres mögliches Substrat zur Verwendung in Biogasanlagen ist Grünschnitt. Die Abfall-

bilanzen der Statistischen Ämter des Bundes und der Länder geben für 2015 eine Gesamt-

menge des kommunalen Grünschnitts von 5,1 Mio. t an [87]. Als Grünschnitt gelten hier alle 

getrennt erfassten organisch und biologisch abbaubaren Abfälle, wie zum Beispiel Garten- und 

Parkabfälle, einschließlich Friedhofsabfälle. Diese Rückstände fallen bei Mäharbeiten und 

Landschaftspflege durch die öffentlichen Entsorger oder Kommunen an. Die Daten werden je 

Landkreis erfasst und weisen im Gegensatz zur Biotonne eine hohe deutschlandweite Verfüg-

barkeit auf. Da in diesem Teil der Studie nur krautige Biomasse und keine holzartige Biomasse 

zu Biogaserzeugung genutzt werden soll, werden nur 30 % des Grünschnittaufkommens in 

die Potentialbestimmung einfließen [90].  

In Tabelle 4.10 ist die erfasste Abfallmenge des kommunalen Grünschnitts in Deutschland 

nach Bundesländern dargestellt. Diese Daten bilden die Grundlage zur Potentialberechnung. 
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Das theoretische Methangaspotential beträgt 160,1 Mio. m³/a und ergibt sich aus der Nutzung 

des Methangasertrags von 105 m³/t(FM) sowie der Abfallmenge des Grünschnittes in Tonnen 

[65]. 

 

Tabelle 4.10:  Abfallmenge 2015 und Methangasertrag (theoretisch, technisch und wirt-
schaftlich) aus Grünschnitt nach Bundesländern 

Bundesland 
Grünschnitt 

in t / a 

Potential in m³ CH4 / a 

theoretisch technisch wirtschaftlich 

Baden-Württem-
berg 

966.900 30.457.000 28.325.000 28.325.000 

Bayern 1.167.800 36.785.000 34.210.000 34.210.000 

Berlin 12.700 400.000 372.000 372.000 

Brandenburg 134.000 4.221.000 3.925.000 3.925.000 

Bremen 34.300 1.080.000 1.004.000 1.004.000 

Hamburg 25.000 787.000 732.000 732.000 

Hessen 271.000 8.536.000 7.938.000 7.938.000 

Mecklenburg-Vor-
pommern 

72.300 2.277.000 2.118.000 2.118.000 

Niedersachsen 749.600 23.612.000 21.959.000 21.959.000 

Nordrhein-Westfa-
len 

788.000 24.822.000 23.084.000 23.084.000 

Rheinland-Pfalz 354.600 11.169.000 10.388.000 10.388.000 

Saarland 86.100 2.712.000 2.522.000 2.522.000 

Sachsen 91.700 2.888.000 2.686.000 2.686.000 

Sachsen-Anhalt 136.000 4.284.000 3.984.000 3.984.000 

Schleswig-Holstein 71.600 2.255.000 2.097.000 2.097.000 

Thüringen 135.000 4.252.000 3.954.000 3.954.000 

Deutschland 5.096.500 160.539.000 149.301.000 149.301.000 

 

In Abbildung 4.19 ist der spezifische theoretische Methangasertrag aus kommunalem Grün-

schnitt dargestellt. Auffällig ist die deutliche Homogenität der Potentiale. Die Landkreise mit 

dem „Nullwert“ haben eine Menge von weniger 0,5 t und werden deshalb mit Null angegeben. 

Diese Werte sind in der Karte farblich gesondert dargestellt. Das technische Methangaspoten-

tial aus Grünschnitt entspricht dem wirtschaftlichen Methangaspotential und beträgt 

148,9 Mio. m³/a. 
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Abbildung 4.19:  theoretisches Biogas-Potential aus Grünschnitt 

4.2.4.3 Speisereste 

Speisereste aus kommunalen bzw. gewerblichen Einrichtungen gelangen nicht wie die priva-

ten Speisereste in die grüne Tonne, sondern werden gesondert gesammelt. Tabelle 4.11 zeigt, 

aus welchen Einrichtungen diese stammen können und welche spezifischen Mengen anfallen 

bzw. welche Einflussfaktoren bei der Gesamtmengenermittlung zu beachten sind.  

Tabelle 4.11: Einflussfaktoren zur Bestimmung der Speiserestmenge [91] 

Speisereste aus Anfall  sonstige Einflussfaktoren 

Pensionen 0,47 kg / Nacht 3), 5) 

Restaurants 22,5 kg / Restaurant und Tag 7) 

Krankenhäuser 124 g / Mahlzeit 2), 4), 5) 

Bundeswehrstandorten 0,19 kg / Mahlzeit 1), 4) 

Hochschulen 200 g / Portion 3), 6) 

Schulen 6 kg / Schüler und Jahr   

Pflegeeinrichtungen 119 g / Mahlzeit 2), 4), 5) 

Kindertagesstätten 200 g / Portion 1), 3) 

 

Die Menge der anfallenden Speisereste wird von den folgenden sonstigen Einflussfaktoren 

beeinflusst: 

160,1
148,9 148,9

0,0

20,0

40,0

60,0

80,0

100,0

120,0

140,0

160,0

180,0

M
e
th

a
n
g

a
s
e
rt

ra
g

 in
 M

io
. 

m
³/

a

Methangaspotential 
Grünschnitt



 

80 | Analyse der einzelnen Potentiale (AP 3) 

1. 250 Arbeitstage pro Jahr 

2. 365 Tage pro Jahr 

3. 1 Mahlzeit pro Tag 

4. 3 Mahlzeiten pro Tag 

5. Auslastung der Betten 

6. % der Studenten, die in der Mensa essen 

7. 300 Arbeitstage pro Jahr 

8. 160 Hochschultage im Jahr  

Anhand dieser Werte wird der Gesamtanfall der Speisereste berechnet und dieser wird am 

Standort des jeweiligen Gebäudes dargestellt. Im Folgenden wird auf die Datenrecherche zu 

den Standorten eingegangen. 

 

Pensionen 

Die Standorte der Pensionen, die in dieser Arbeit Anwendung finden, werden über die Inter-

netseite Deutschland-Gastgeber ausgelesen [92]. Dabei können deutschlandweit etwa 

6.900 Pensionen erfasst werden. Um die anfallende Menge an Speiseresten der Pensionen 

werden die in Tabelle 4.11 aufgelisteten Einflussfaktoren genutzt. Die Auslastung der Betten 

bezieht sich auf die Angaben von Statista [93].  

 

Restaurants 

Die Restaurants werden aus der DBI-Datenbank ausgelesen. In dieser befinden sich 

91.625 Restaurants standortgenau in Deutschland. Der Einflussfaktor aus Tabelle 4.11 bein-

haltet die gewählte Anzahl der Arbeitstage im Gaststättengewerbe. Die Angabe liegt bei 

300 Arbeitstagen, wobei von einem wöchentlichen Ruhetag sowie 14 Tagen Betriebsruhe in 

einem durchschnittlichen Jahr ausgegangen wird.  

 

Krankenhäuser 

Laut Regionalstatistik gibt es in Deutschland 1.956 Krankenhäuser [94]. In der DBI-Datenbank 

befinden sich 1.999 Krankenhäuser. Diese Standorte werden als Grundlage für die Menge an 

Speiseresten in Krankenhäusern genommen. Die für die Berechnung nötige Anzahl der Betten 

in den Krankenhäusern ist sehr genau. Für die sonstigen Einflussfaktoren wird angenommen, 

dass ein ganzjähriger Betrieb mit drei Mahlzeiten pro Tag und Patient gewährleistet wird. Die 

durchschnittliche Auslastung von Krankenhausbetten in Deutschland beträgt 78 % [95].  
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Bundeswehrstandorte 

Für die Standorte der Kasernen der Bundeswehr wird ebenfalls die DBI-Datenbank herange-

zogen. Nach einer Überprüfung sind alle Standorte mit mehr als 20 Dienstposten für die Be-

rechnung genutzt worden. Damit ergeben sich 259 Standorte, bei denen an 250 Arbeitstagen 

jeweils drei Mahlzeiten ausgegeben werden.  

 

Hochschulen 

Die Hochschulstandorte in Deutschland können mit Hilfe der Internetseite Hochschulkompass 

Deutschland ausgelesen werden [96] und belaufen sich auf etwa 400 Standorte. Zu den sons-

tigen Einflussfaktoren zählt der prozentuale Anteil der Studenten, die in der Mensa essen ge-

hen. Dieser Wert beträgt rund 60 %. Weiterhin wurden 160 Hochschultage im Jahr angesetzt. 

Die Berechnung erfolgt über die Anzahl der Studenten am jeweiligen Standort.  

 

Schulen 

In Deutschland gibt es laut Statista ca. 33.500 Schulen [97], von denen 29.500 adressgenau 

in der DBI-Datenbank vorhanden sind. Auf diese wird für die Berechnung zurückgegriffen. Um 

die Genauigkeit zur erhöhen, wird jeder Schule, sollte keine aktuelle Schülerzahl vorliegen, 

ein bundeslandspezifischer Wert (abhängig vom Bildungsweg) zugewiesen. Somit wird ge-

währleistet, dass die Schülerzahl, je Bundesland mit der Amtlichen Statistik übereinstimmt 

[98].  

 

Pflegeeinrichtungen 

In dieser Studie werden Alten-, Pflege- und Seniorenheime als Pflegeeinrichtungen eingestuft. 

Sie werden über die Website kliniken.de [99] ausgelesen und für die Berechnung aufbereitet. 

Von den 2015 statistisch erfassten 13.600 Pflegeeinrichtungen [100], konnten dabei 11.500 re-

cherchiert werden. Für die sonstigen Einflussfaktoren wird angenommen, dass ein ganzjähri-

ger Betrieb mit drei Mahlzeiten pro Tag und Bewohner stattfindet. Die durchschnittliche Aus-

lastung der Betten liegt bei etwa 88 % in Deutschland.  

 

Kindertagesstätten 

In der DBI-Datenbank sind ca. 43.000 Kindertagesstätten für Deutschland vorhanden. Dies 

entspricht 78 % der Einrichtungen zur Kinderbetreuung [101]. Die Kinderbetreuung erfolgt an 

250 Tagen im Jahr, wobei zur Mittagsmahlzeit die Speisereste anfallen. 

 

Zusammenfassung 

In Abbildung 4.20 ist das spezifische theoretische Methangaspotential aus Speiseresten all 

dieser Einrichtungen dargestellt. Das gesamte theoretische Methangaspotential für alle Spei-



 

82 | Analyse der einzelnen Potentiale (AP 3) 

sereste aus kommunalen bzw. gewerblichen Einrichtungen beträgt 56,2 Mio. m³/a. In die Be-

rechnung fließen die über 180.000 Standorte der Kommunen oder des Gewerbes ein, sowie 

die Verwendung des Methangasertrag mit 55,4 m³/t(FM) [66]. Die Darstellung auf der Potenti-

alkarte erfolgt auf Gemeindeebene. In Deutschland gibt es 11.563 Gemeinden, von denen 

etwa 20 % ohne eine einzige der oben genannten Einrichtungen und somit ohne Potential 

ausgegeben wurde (Werte keine Angabe, siehe Abbildung 4.20). Solche Gemeinden liegen 

vorwiegend in Rheinland-Pfalz, Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern. Da die 

Speisereste kostenfrei abgegeben bzw. genutzt werden können, zählen sie zu den wirtschaft-

lichen Substraten für Biogasanlagen. Das technische Methangaspotential entspricht dem wirt-

schaftlichen und liegt bei 52,2 Mio. m³/a. 

 

 

Abbildung 4.20: theoretisches Biogas-Potential aus Speiseresten 

 

4.2.4.4 Autobahn- und Straßenbegleitgrün 

Laut dem Bundesministerium für Verkehr und digitale Infrastruktur (BMVI) gibt es in Deutsch-

land etwa 230.000 km Straßen des überörtlichen Verkehrs [102]. Dies umfasst gemäß der 

Statistik Bundesautobahnen, Bundesstraßen, Landesstraßen und Kreisstraßen. Das Ver-

kehrsnetz liegt auf Basis von OSM beim DBI vor und dient als Grundlage zur Berechnung des 

Begleitgrünanfalls. Es erfolgt eine Charakterisierung der Straßen anhand ihres spezifischen 

Anfalls mit anschließender separater Betrachtung von Autobahnen und anderen Straßenkate-
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gorien. Diese Klassifikation deckt sich mit der Einteilung der für die Straßenpflege verantwort-

lichen Institutionen (Straßen- und Autobahnmeistereien). Als Grundlage für die Berechnungen 

dienen die Standorte der Meistereien. Es wird angenommen, dass das Mähen des Begleit-

grüns an Autobahnen durch die jeweilig zuständige Autobahnmeisterei erfolgt. Somit fällt das 

Substrat am Standort der jeweiligen Niederlassung an. Gleiches gilt für die Beziehung der 

übrigen Straßen (Bundes-, Landes- und Kreisstraßen) und den Straßenmeistereien.  

In Tabelle 4.12 ist ein Vergleich zwischen den Kilometerlängen der einzelnen Straßenkatego-

rien des BMVI und den erfassten Kilometern in dieser Studie dargestellt. Es fällt auf, dass bei 

den OSM-Daten stets etwa 10 % mehr Kilometer ausgewiesen werden. Diese Datenbank wird 

durch eine Organisation bereitgestellt, die sich das Ziel gesetzt hat, eine freie Weltkarte zu 

erschaffen [103]. Die Karten sind lizenz- und kostenfrei zugänglich, da sie sich aus Geokodie-

rungen von Privatpersonen zusammensetzt. Aus diesem Grund sind diese Daten mit Amtli-

chen Statistiken nicht zu vergleichen, bilden für diese Studie aber eine sehr gute Näherung. 

Im Vergleich zu OSM sind in der Amtlichen Statistik die Straßenlängen ohne Astlängen, also 

ohne Auffahrten, erfasst. Da diese aber auch gemäht bzw. gepflegt werden müssen und in der 

OSM-Datenbank enthalten sind, finden sie in dieser Studie Anwendung.  

 

Tabelle 4.12:  Amtliche Statistik zu den Straßenlängen des überörtlichen Verkehrs [102] 

 
Amtliche Statistik 

BMVI  
erfasst 

(OSM-Datenbank) 

Bundesautobahn 12.996 km 13.027 km (zzgl. 2.650 km) 

Bundesstraße 38.068 km 39.200 km (zzgl. 1.250 km) 

Landesstraße 86.968 km 97.380 km 

Kreisstraße 91.938 km 107.000 km 

 

Für die Studie wurden die 580 Straßenmeistereien und 180 Autobahnmeistereien in Deutsch-

land einbezogen und die jeweiligen Straßen raumbezogen zugeordnet. Hierbei wurde jede 

Straße der nächstgelegenen Meisterei zugewiesen. Dieses Vorgehen kann von den realen 

Verantwortungsgebieten der einzelnen Meistereien abweichen, ist jedoch als gute Näherung 

für das weitere Vorgehen anzusehen [104], [105].  
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Standorte der Autobahnmeistereien und 
abgeschätzte Verantwortungsgebiete 

 

Autobahnnetz mit abgeschätzten Verant-
wortungsgebieten und den Standorten 
 

 
 

 
 

Abbildung 4.21:  Autobahnmeistereien mit abgeschätztem Verantwortungsgebiet und Auto-
bahnnetz in Deutschland 

  

Mittels des jährlichen Aufwuchses von 8 t(FM)/(ha·a) [34] kann die Frischmasse bestimmt wer-

den, die jedes Jahr gemäht werden muss. Die Flächeneinheit Hektar in diesem Aufwuchs wird 

von Kaltschmitt [34] als Pflegefläche beschrieben, die an der Straße je Kilometer anfällt.  

In Tabelle 4.13 sind die Pflegeflächen je Kilometer und Straßentyp dargestellt. Anhand dieser 

Faktoren werden die Potentiale für die Autobahn- und Straßenmeistereien berechnet. Die dar-

gestellte Pflegefläche in ha/km ergibt sich beispielsweise bei den Autobahnen durch den grö-

ßeren Rand- bzw. Mittelstreifen, der zu pflegen ist.  

Tabelle 4.13:  jährlicher Aufwuchs und Pflegeflächen je Kilometer [34] 

Straßentyp jährlicher Aufwuchs Pflegefläche je km 

Bundesautobahn 8 tFM / (ha · a) 1,7 ha / km 

Bundes- und Landstraße 8 tFM / (ha · a) 0,6 ha / km 

Kreisstraße 8 tFM / (ha · a) 0,4 ha / km 

 

In Abbildung 4.22 ist das theoretische Methangaspotential für die Autobahnmeistereien dar-

gestellt. Dies beträgt 11,2 Mio. m³/a. Zur Ermittlung werden die anfallenden Mengen in Tonnen 

je Meisterei mit dem spezifischen Methangasertrag von 52,9 m³/t(FM) [66] verrechnet. Das 

Begleitgrün wird sowohl bei den Autobahnen, als auch bei allen anderen Straßentypen nur zu 

ca. 20 % von dem Straßenrand entnommen [34]. Damit ergibt sich ein technisches Methan-
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gaspotential von 2,2 Mio. m³/a, welches dem wirtschaftlichen Potential entspricht. Da das Au-

tobahnbegleitgrün kostenfrei zur Verfügung steht zählt es zu den wirtschaftlichen Substraten 

innerhalb eines Transportradius von 7,48 km.  

 

Abbildung 4.22: theoretisches Biogas-Potential aus Autobahnbegleitgrün 

In Abbildung 4.23 ist das Potential für die Erzeugung von Biogas aus dem Straßenbegleitgrün 

dargestellt. Für die Pflege der Bundes-, Landes-, und Kreisstraßen ergibt sich ein theoreti-

sches Potential von 55,1 Mio. m³/a, wenn von einem spezifischen Methangasertrag von 

52,9 m³/t(FM) ausgegangen wird. Werden die entstehenden technischen Entnahmeverluste 

von 80 % abgezogen, ergibt sich ein technisches sowie wirtschaftliches Methangaspotential 

von 11 Mio. m³/a aus dem Straßenbegleitgrün [34]. Der maximale wirtschaftliche Transport-

weg beträgt wie schon beim Autobahnbegleitgrün 7,48 km.  
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Abbildung 4.23: theoretisches Biogas-Potential aus Straßenbegleitgrün 

 

4.2.4.5 Supermarktreste 

In deutschen Supermärkten fallen pro Jahr ca. 2,5 Mio. t an verdorbenen Waren an [106]. Ne-

ben den verdorbenen Lebensmitteln zählen auch solche dazu, die durch optische Mängel nicht 

mehr zum Verkauf freigegeben werden. Zur Ermittlung des Potentials werden zuerst die Su-

permärkte in Deutschland möglichst standortgenau ermittelt. Als Basis dient die DBI-Daten-

bank, welche mehr als 34.000 Supermärkte standortgenau in Deutschland aufgelistet hat. Für 

diese Supermärkte wird die Fläche, auf der die Lebensmittel verkauft werden, ermittelt.  

Sowohl die in Tabelle 4.14 aufgelisteten Werte, als auch die für jede Supermarktkette spezifi-

schen Verkaufsflächen finden in der Berechnung Anwendung. Supermärkte spenden pro Tag 

im Schnitt ca. 40 kg der Lebensmittel für karikative Zwecke [106]. Der Anteil wird von der Ge-

samtmenge von 2,5 Mio. t abgezogen. Die restliche Gesamtmenge an Supermarktresten pro 

Jahr wird durch die Lebensmittelfläche aller erfassten Supermärkte geteilt, womit sich eine 

durchschnittliche Menge in kg/(a · m²) ergibt. Diese liegt bei ca. 110 kg pro Jahr und Quadrat-

meter. Da es in Deutschland sehr viele Supermärkte gibt, werden diese je Gemeinde aufsum-

miert, um die Darstellung im GIS zu gewährleisten. Somit ergibt sich ein theoretischer Methan-

gasertrag je Gemeinde. In Deutschland existieren 11.563 Gemeinden, wobei einige keinen 

Supermarkt haben. Diese bleiben somit ohne Methangasertrag.  
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Tabelle 4.14: Einteilung der Supermärkte nach ihrer Lebensmittelfläche [2] 

Kategorie Verkaufsfläche Lebensmittelfläche 

Discounter - 80 % 

Vollsortimenter 

bis 2.500 m² 75 % 

2.500 – 5.000 m² 50 % 

über 5.000 m² 30 % 

 

In Abbildung 4.24 ist das theoretische Methangaspotential aus Supermarktresten dargestellt. 

Aufsummiert ergeben sich die aufgelisteten Werte, die im nebenstehenden Diagramm erfasst 

sind. Die Gesamtsumme des theoretischen Methangaspotentials für die gesamten Super-

marktreste beträgt 115,7 Mio. m³/a. Dieser Wert ergab sich unter Hilfenahme des Methan-

gasertrags von 55,4 m³/t(FM) und ist zur besseren Visualisierung auf Gemeindeebene darge-

stellt [66]. Da Supermarktreste kostenfrei abgegeben bzw. genutzt werden können, zählen sie 

zu den wirtschaftlichen Substraten. Das technische Methangaspotential entspricht dem wirt-

schaftlichen Methangaspotential und beträgt 107,6 Mio. m³/a. 

  

Abbildung 4.24: theoretisches Biogas-Potential aus Supermarktresten 

 

4.2.4.6 Summenpotential der kommunalen und gewerblichen Reststoffe 

Bei den Daten der Kommunen handelt es sich vorwiegend um Flächendaten. Da es eine Kor-

relation zwischen der Anzahl der kommunalen Einrichtungen und Größe der Städte gibt, ergibt 
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sich das größte Potential in den städtisch geprägten Gebieten Deutschlands. Somit sind die 

ländlich geprägten Gebiete mit einem geringen Potential versehen.  

Die Berechnung zur Bildung des Summenpotentials der Kommune und des Gewerbes setzt 

sich aus den Einzelpotentialen (k) der Substrate zusammen. Daraus ergibt sich folgende For-

mel:  

Formel 5:  Summenberechnung für das spezifische Methangaspotential der Kommune 
und des Gewerbes 

MGKommune/Gewerbe = ∑ MGi

k

i=1  

 

Das theoretische Methangaspotential aller kommunalen und gewerblichen Reststoffe beträgt 

731,9 Mio. m³/a. Daraus resultiert ein technisches und wirtschaftliches Methangaspotential 

von 632,3 Mio. m³/a. 

 

 

Abbildung 4.25:  theoretisches Biogas-Potential aus kommunalen/ gewerblichen Reststoffen 

In Abbildung 4.26 ist die Verteilung der Substrate in den jeweiligen Potentialbegriffen darge-

stellt. Dabei wird hier deutlich, dass die kommunalen/ gewerblichen Reststoffe alle kostenfrei 

zur Verfügung stehen und daher das technische dem wirtschaftlichen Potential entspricht. Die 

einzigen Substrate, die erhebliche technische Verluste haben, sind die des Begleitgrüns. 

Grund dafür sind die geringen Bergungsraten.  
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Abbildung 4.26: Verteilung des Methangaspotentials aus kommunalen/ gewerblichen Reststof-
fen 

 

4.2.5 Biogaserzeugung mittels Biomasse aus landwirtschaftlicher Produktion 

Landwirtschaftliche Substrate bilden den massebezogenen Großteil der in BGA eingesetzten 

Einsatzstoffe. Eine Übersicht der betrachteten Substrate ist in der folgenden Abbildung 4.27 

grafisch dargestellt. 
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Abbildung 4.27: Übersicht der betrachteten landwirtschaftlichen Einsatzstoffe 

 

4.2.5.1 Energiepflanzen 

Maissilage hat einen Prozentwert von 73 % an der Masse von 66,6 Millionen tFM nachwach-

sender Rohstoffe in BGA und ist damit das am häufigsten eingesetzte Substrat [107]. In 

Deutschland wurde im Jahr 2016 Mais auf circa 2 Mio.  ha angebaut [108]. Daraus konnten 

circa 86,8 Mio. t Silomais als Ganzpflanzenernte von Feld entnommen werden. In den Amtli-

chen Statistiken wird zwischen Körner- und Silomais unterschieden. Der Silomais wird als 

Tierfutter und  energetisch genutzt, Körnermais findet in der Nahrungsmittelindustrie Anwen-

dung [109]. Silomais wird als Ganzpflanze geerntet und dann siliert. Diese Maissilage findet 

dann auch als Futtermittel für Tiere Anwendung. Dieser Anteil wird in der Abschätzung abge-

zogen. Für die Bestimmung der Silomaismenge in Tonnen, werden die landkreisspezifischen 

Anbauflächen von Silomais, mit den durchschnittlichen Hektarerträgen (Dezitonnen pro Hek-

tar) je Landkreis multipliziert [108, 110]. Dafür wird die Agrarstrukturerhebung des Jahres 2010 

angewendet. Diese weist für jede Fruchtart eine landkreisspezifische Fläche in Hektar aus 

[111]. Um den neuesten Stand der Daten zu verwenden, wird die jedes Jahr aktualisierte Ge-

samtfläche aus dem Jahr 2016 auf die Landkreise modelliert. Die aktuellen Werte aus 2016 

liegen bundeslandgenau vor. So erhält ein Landkreis, der 2010 10 % Anteil an der Gesamt-

landwirtschaftsfläche hatte, diese auch mit den aktualisierten Zahlen aus 2016. So wird sicher-

gestellt, dass die aktuellsten Zahlen der Fläche der Landwirtschaft Anwendung finden. Die 

Ackerflächen werden mit den in der DBI-Datenbank enthaltenen Ackerkennzahlen charakteri-

siert. So können die Ackerflächen in drei Kategorien eingeteilt werden (geringer Ertrag, mittle-

rer Ertrag und hoher Ertrag). 
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Abbildung 4.28:  theoretisches Biogas-Potential aus Energiepflanzen 

Unter Anwendung des spezifischen Methangasertrags von 106 m³ / tFM kann das theoreti-

sche Methangaspotential ermittelt werden [65]. Für Deutschland ergibt sich nach Abbildung 

4.28 ein Potential in Höhe von 6.005,8 Mio. m³/a. 

Tabelle 4.15: Verluste bei der Silierung von Energiepflanzen 

Verluste Angabe in % nach [112] Eigene Annahme in % 

Restatmung 1 – 2 % 1,5 % 

Vergärung 5 – 10 % 6,0 % 

Gärsaftverluste 0 – 7 % 1,5 % 

Feldverluste (Entnahme) 1 – 5 % 2,5 % 

Gesamt 7 – 24 % 11,5 % 

 

In Tabelle 4.15 sind die technischen Verluste von der Entnahme sowie der Silierung von Mais 

dargestellt. Insgesamt werden daher 11,5 % an technischen Verlusten angenommen und so-

mit ergibt sich ein technisches Methangaspotential von 5.315,1 Mio. m³/a. Zur Bestimmung 

des wirtschaftlichen Potentials werden bei den landwirtschaftlichen Substraten auch die nach-

haltigen Auswirkungen auf die Landwirtschaft bzw. die Böden beachtet. Daher werden Natio-

nalparks, Naturschutzgebiete, Biosphärenreservate und Wasserschutzgebiete aus den Be-

trachtungen rausgestrichen. Diese Schutzgebiete sind in der DBI-Datenbank aufgeführt. Nati-

onalparks sind nicht der Teil der Bearbeitung, weil dies Gebiete sind, die keinen Eingriff des 

Menschen erlauben und daher keine wirtschaftliche Nutzung ermöglichen. Naturschutzgebiete 

sind Flächen, mit dem Ziel der Sicherung dieser Zonen aus wissenschaftlichen, naturge-

schichtlichen oder landeskundlichen Gründen. Biosphärenreservate werden in verschiedene 
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Zonen eingeteilt. In der Arbeit sind nur Gebiete der Zone I (Kernzone) ausgenommen, da hier 

keine Pflege und Erhaltungsmaßnahmen erlaubt sind. Wasserschutzgebiete beschreiben Flä-

chen, die zum Schutz von Gewässern errichtet werden. Alle diese Restriktionen finden An-

wendung in der Arbeit und stellen sicher, dass keine geschützten Gebiete in einer wirtschaft-

lichen Betrachtung angewendet werden. Die Eingriffsbestimmungen stammen aus den Daten 

der DBI-Datenbank. Aus diesen Einflussfaktoren ergibt sich ein wirtschaftlichen Potential 

(siehe Abbildung 4.28) von circa 5.191,2 Mio. m³/a. 

 

4.2.5.2 Erntereste 

4.2.5.2.1 Mais- und Rapsstroh 

 

Trockene Halme von gedroschenem Getreide werden als Stroh bezeichnet [113]. In dieser 

Studie erfolgt nur eine Betrachtung von Mais- und Rapsstroh. Diese Wahl wird auf Grund des 

hohen Feuchtigkeitsgehalts von Stroh (teilweise über 50 % getroffen) [34]. Da das Stroh mit 

diesen Wassergehalten nicht lagerungsfähig ist und eine Trocknung zu aufwändig wäre, wird 

von einer Nutzung in einer BGA ausgegangen. Alle anderen möglichen Getreidestroharten 

werden in der Potentialanalyse der nicht fermentativen Erzeugung zugeordnet. Grundlage für 

die Berechnung sind die Ackerflächen und die landkreisspezifischen Erträge [108, 110, 111] 

aus dem Jahr 2016. Weiterhin werden die in Tabelle 4.16 dargestellten Korn-zu-Stroh Verhält-

nisse angewandt. 

 

Tabelle 4.16: Korn-zu-Stroh Verhältnis ausgewählter Fruchtarten [114] 

 Haupternteprodukt Korn-zu-Stroh-Verhältnis 

Getreide Körnermais 1,0 

Ölfrüchte Raps 1,7 

Hackfrüchte 
Kartoffel 0,2 

Zuckerrübe 0,7 

 

Auffällig ist, dass bei Raps im Vergleich zu Mais deutlich mehr Stroh anfällt. Ähnlich wie bei 

der Maisverteilung, werden auch Maisstroh und Rapsstroh anhand der Ackerflächen je Land-

kreis, der spezifischen Erträge und der Ackerkennzahlen verteilt. Im Jahr 2016 wurden 

4,7 Mio. t Raps und ebenso 4,7 Mio. t Mais geerntet. Dabei entstehen 4,7 Mio. t Maisstroh und 

rund 8 Mio. t Rapsstroh. Unter Anwendung des Methangasertrags von 97,6 m³ / tFM wird das 

theoretische Potential bestimmt [66].  
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Maisstroh Rapsstroh 

  

Abbildung 4.29:  theoretisches Biogas-Potential aus Maisstroh (links) und Rapsstroh 
(rechts) 

Für Maisstroh ergibt sich ein theoretisches Methangaspotential von 451 Mio. m³/a und für 

Rapsstroh ein theoretisches Methangaspotential von 814,7 Mio. m³/a. In Absprache mit dem 

Fachverband Biogas e.V. wird für Stroh nur ein theoretisches Potential ausgewiesen, da es 

erst in Zukunft zu einer Verwendung von Mais- bzw. Rapsstroh in Biogasanlagen kommen 

wird [71]. 

4.2.5.2.2 Zuckerrübenblatt 

Im Jahr 2016 wurden in Deutschland 28 Mio. t Zuckerrüben angebaut. Bei dieser Ernte fallen 

auf dem Feld, unter Anwendung des Verhältnisses Hauptprodukt zu Nebenprodukt, circa 

19,6 Mio. t Rübenblätter an. Diese können in BGA energetisch genutzt werden. Anhand der 

Ackerflächen je Landkreis, der spezifischen Erträge und der Ackerkennzahlen werden die Ern-

temengen verteilt. Unter Verwendung des spezifischen Methangasertrags von 48 m³ / tFM, 

kann das theoretische Potential aus Rübenblättern bestimmt werden.  
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Abbildung 4.30: theoretisches Biogas-Potential aus Zuckerrübenblatt 

Für die energetische Nutzung von Zuckerrübenblättern ergibt sich ein theoretisches Methan-

gaspotential von 926,3 Mio. m³/a. Kaltschmitt geht von einer Nutzung zwischen 10 – 25 % 

aus [34]. Daher verbleiben im Mittel 82,5 % vom theoretischen Potential als Humus auf dem 

Feld oder werden als Futtermittel genutzt. Das technische Methangaspotential wird daher mit 

162,1 Mio. m³/a beziffert. Unter Nutzung der Nachhaltigkeitsfaktoren entsteht ein wirtschaftli-

ches Potential in Höhe von 157,5 Mio.m³/a. 

4.2.5.2.3 Kartoffelblatt 

2016 wurden in Deutschland 11 Mio. t Kartoffeln geerntet. Bei dieser Ernte fallen auf dem Feld, 

unter Anwendung des Verhältnisses Hauptprodukt zu Nebenprodukt, circa 2,2 Mio. t an Kar-

toffelblättern an. Diese können in BGA energetisch genutzt werden. Anhand der Ackerflächen 

je Landkreis, der spezifischen Erträge und der Ackerkennzahlen werden die Erntemengen ver-

teilt. Unter Verwendung des spezifischen Methangasertrags von 48 m³ / tFM, kann das theo-

retische Potential aus Kartoffelblättern bestimmt werden [66, 108, 110, 111]. 
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Abbildung 4.31: theoretisches Biogas-Potential aus Kartoffelblättern 

Es ergibt sich ein theoretisches Potential von 103,4 Mio. m³/a. Nach Kaltschmitt ist die techni-

sche Bergung des Kartoffelblattes zu aufwendig und es verbleibt daher zur Humusbildung auf 

dem Feld [34].  

 

4.2.5.3 Dauergrünland 

Diese Bewirtschaftung von Dauergrünland wird in Deutschland auf rund 4,7 Mio. ha betrieben. 

Damit werden circa 28 % der landwirtschaftlich genutzten Fläche bewirtschaftet. Es besteht 

vorrangig aus Wiesen (40 %), Weiden (56 %) sowie Hutungen und Naturschutzflächen (4 %) 

[115].  Das auf Grünland erzeugte Grünfutter findet häufig Verwendung als kostengünstiges 

Futtermittel (Heu oder Grassilage), aber auch als Substrat für Biogasanlagen. Um den Bedarf 

an Grünlandfuttermitteln abbilden zu können, werden die Tierzahlen und der Grundfutterbe-

darf der Tiere herangezogen. 

Der Grundfutterbedarf wird mit den Daten aus Tabelle 4.17 bestimmt. Diese sind für das Bun-

desland Baden-Württemberg angegeben, werden aber auch deutschlandweit angenommen. 
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Tabelle 4.17: Energiebedarf des Grundfutters bei Rindern, Pferden und Schafen [116] 
 

Tierart 
Energiebedarf Anteil an der Futterration in % 

MJ ME/ Tier und 
Jahr 

Grassi-
lage 

Heu 
Maissi-

lage 
Weide 

Dauer-
weide 

Hutung 

Rinder 

Mastbulle* 20.987 50 - 50 - - - 

Kalb 1.840 - 100 - - - - 

Färse* 20.291 25 25 25 25 - - 

Mutterkuh 34.146 20 30 - 10 40 - 

Milchkuh* 28.020 24 8,5 42,5 25 - - 

Pferde 

Pferde 27.740 - 60 - 40 - - 

Schafe 

Mutter-
schaf 

3.820 13 14 - 51 - 22 

Mastlamm 2.143 7 7 - 60 - 26 

Jungschaf 3.187 11 12 - 54 - 23 
*Mittelwerte gebildet 

 

Neben dem Grundfutter wird in der Landwirtschaft auch Energiefutter eingesetzt, welches aber 

nicht aus Grünlandflächen zur Verfügung gestellt wird. Daher erfolgt nur die Betrachtung des 

Grundfutters in dieser Arbeit. Die oben gezeigten Tierarten werden vorrangig mit Heu und Gras 

gefüttert [117].  

Tabelle 4.18: Energiegehalte von Grundfuttermitteln [2, 117]  

Grundfuttermittel 
Energiegehalt 

MJ ME / kg (TM) MJ NEL / kg (TM) 

Grassilage 9,625 5,800 

Heu 8,425 5,050 

Maissilage 11,400 6,850 

Weide 9,950 5,975 

Dauerweide 8,300 5,000 

Hutung 7,500 4,500 

 

Anhand der in Tabelle 4.17 und Tabelle 4.18 dargestellten Faktoren kann der Futterbedarf je 

Tier berechnet werden. Somit ergibt sich ein Bedarf an Grundfutter, den jeder Landkreis in 

Abhängigkeit der Tierzahl bereitstellen muss. Neben dem Dauergrünland werden auch Feld-

früchte wie Leguminosen und Feldgras als Raufutter auf Grünlandflächen angebaut [108]. 

Diese Erträge werden, unter Annahme, dass sie ausschließlich nur zur Grundfutterbereitstel-

lung angebaut werden, von dem Grundfutterbedarf abgezogen. Somit verbleibt ein Bedarf, der 

durch Dauergrünland gedeckt werden muss, zur Versorgung der Tiere. In Summe ergibt sich 

deutschlandweit eine Menge von rund 24,5 Mio. tFM, die an Dauergrünland zur energetischen 

Nutzung zur Verfügung steht. Unter Beachtung der Trockenmasse (35 %) und des Methan-

gasertrags von Dauergrünland, von rund 100 m³ / tFM, wird das theoretische Methangaspo-

tential bestimmt  [65]. Dies beträgt 2.462,1 Mio. m³/a. Unter Zugrundelegung von 15 % tech-

nischen Verlusten ergibt sich ein technisches Potential von 2.092,8 Mio. m³/a. Zur Abgrenzung 

des wirtschaftlichen Potentials wird die Topologie des jeweiligen Landkreises einbezogen. An-

hand der durchschnittlichen Höhe des Landkreises werden die in Tabelle 4.19 dargestellten 

Restriktionen angewandt. Diese sind über die Annahme, dass in Hochlagen durch die Gebirge 
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keine Bergung wirtschaftlich sinnvoll ist, genutzt worden. In Summe führt das zu einem wirt-

schaftlichen Methangaspotential von 887,7 Mio. m³/a. 

Tabelle 4.19: geschätzte wirtschaftliche Verfügbarkeit von Dauergrünland in Abhängigkeit 
der Höhenlage des Landkreises [2] 

Topologie Höhenlage Wirtschaftliche Verfügbarkeit 

Flachland unter 350 m 55 % 

mittlere Lage 350 bis unter 900 m 30 % 

hohe Lage über 900 m 15 % 

 

  

Abbildung 4.32: theoretisches Biogas-Potential aus Dauergrünland 

In Abbildung 4.32 ist das Biogaspotential aus der Nutzung von Dauergrünland dargestellt. Auf-

fällig sind die vielen Landkreise, die „keine Angabe“ haben. In diesen Gebieten ist der Grund-

futterbedarf an Dauergrünland größer, als der Landkreis zur Verfügung stellen kann. Daher 

gibt es dort keine Fläche, die zur Erzeugung von Biogas mehr zur Verfügung steht. Daraus 

folgend ist dort auch kein Potential ausgewiesen. 

4.2.5.4 Exkremente 

Tierische Exkremente sind eines der am häufigsten verwendeten Substrate in Biogasanlagen. 

Sie können als Haupt- oder Nebensubstrat zum Einsatz kommen [65]. Neben der Energiege-

winnung, hat der Einsatz von Gülle auch Vorteile für die Hygiene. Beim Gärprozess in der 

Biogasanlage wird die Keimzahl in der Gülle verringert und es kommt zu einer Hygienisierung 

[118]. Dabei verbleiben die Nährstoffe im Medium und können danach, in Form von Gärresten, 
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trotzdem zur Düngung auf das Feld ausgebracht werden. Die Exkremente der Stalltiere Rind, 

Schwein und Geflügel fallen direkt am Tierstall an. Da keine frei zugänglichen Daten vorliegen, 

ist eine Ermittlung der exakten Mengen nicht möglich gewesen. In Deutschland fehlen Statis-

tiken zu den Standorten von größeren Tierställen, aber vor allem auch kleinere Ställe sind 

nicht flächendeckend erfasst. Um dennoch eine hohe regionale Tiefe zu erreichen, sind die 

Tierzahlen der Rinder und der Schweine auf Landkreisebene erfasst worden [119, 120]. Für 

die Berechnung des Gülleaufkommens durch Geflügel können nur Bundeslandwerte herange-

zogen werden [121]. Die anderen Tierarten finden, begründet durch ihre geringe Bedeutung 

bzw. mangelnder Datenlage, keine Anwendung. Im Folgenden wird auf die oben genannten 

Tierarten einzeln eingegangen.  

Tabelle 4.20: Berechnungsgrundlagen für die Berechnung des Biogas-Potentials aus Gülle 
 

Spezifische Größen Quellen Rinder Schweine Geflügel 

Gülleanfall in m³ / (Tier 
und Jahr) 

[2, 122] 2,5 – 21,0 1,5 0,0182 

Dichte der Gülle in t / m³ [2] 1,035 1,050 1,0092 

Stallhaltungsquote in % [2] 68 100 68 

Methangasertrag in 
m³ CH4 / tFM 

[66] 18,7 12,2 36,6 

Abzug in % nach Be-
standsklassengröße 

eigene Berech-
nung, [121] 

10,10 5,99 5,00 

 

In Tabelle 4.20 sind die Berechnungsgrößen für die drei Tierarten dargestellt. Diese bilden 

neben den Tierzahlen die Basis für die Berechnung des jeweiligen theoretischen Potentials. 
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Tabelle 4.21: Biogas-Potential aus Rindergülle 

Bundesland 
Anzahl 
Rinder 

Exkrementen-
menge 

in tFM / a 

Potential in m³/a 

theor. techn./wirtsch. 

Baden-Würt-
temberg 

991.773 8.639.000 161.549.300 137.155.000 

Bayern 3.178.657 28.310.000 529.397.000 449.458.000 

Berlin 762 6.000 112.200 95.000 

Brandenburg 542.926 4.370.000 81.719.000 69.379.000 

Bremen 9.765 90.000 1.683.000 1.429.000 

Hamburg 6.592 50.000 935.000 794.000 

Hessen 448.935 3.832.000 71.658.400 60.838.000 

Mecklenburg-
Vorpommern 

548.397 4.545.000 84.991.500 72.158.000 

Niedersachsen 2.632.461 21.906.000 409.642.200 347.786.000 

Nordrhein-
Westfalen 

1.441.532 11.580.000 216.546.000 183.848.000 

Rheinland-Pfalz 350.884 3.025.000 56.567.500 48.026.000 

Saarland 47.852 404.000 7.554.800 6.414.000 

Sachsen 492.094 4.329.000 80.952.300 68.729.000 

Sachsen-Anhalt 340.924 2.946.000 55.090.200 46.772.000 

Schleswig-Hol-
stein 

1.103.561 9.747.000 182.268.900 154.746.000 

Thüringen 329.471 2.739.000 51.219.300 43.485.000 

Deutschland 12.466.586 106.519.000 1.991.905.300 1.691.128.000 

 

In Tabelle 4.21 sind die Potentiale aus Rindergülle dargestellt. Diese sind anhand der in Ta-

belle 4.20 dargestellten Berechnungsgrößen bestimmt worden. Die Stallhaltungsquote be-

schreibt nach [2], dass eine sinnvolle Nutzung nur möglich ist, wenn die Exkremente zentral 

im Stall gesammelt werden. Rinder leben in den vier Wintermonaten zu 85 % im Stall. In den 

restlichen Monaten halten sich 60 % der Tiere im Stall auf. Weiterhin finden technische Ver-

luste, davon Entnahmeverluste von circa 5 %, und Verluste anhand der Bestandsgröße der 

Betriebe die Rinder halten, Anwendung. Diese können mit 10,1 % angenommen werden 

(siehe Tabelle 4.20). Es wird angenommen, dass es nur technisch sinnvoll ist, bei Betrieben 

ab 50 Rindern die Gülle zentral zu sammeln. Die Bestandgrößenklassen sind Daten aus dem 

Jahr 2016 [121]. 
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Tabelle 4.22: Biogas-Potential aus Schweinegülle 

Bundesland 
Anzahl 

Schweine 

Exkrementen-
menge in 

tFM/a 

Potential in m³/a 

theor. techn./wirtsch. 

Baden-Württem-
berg 

1.875.626 2.954.000 36.039.000 32.075.000 

Bayern 3.456.293 5.444.000 66.417.000 59.111.000 

Berlin 44 69 1.000 1.000 

Brandenburg 803.412 1.265.000 15.433.000 13.735.000 

Bremen 0 0 0 0 

Hamburg 0 0 0 0 

Hessen 613.507 966.000 11.785.000 10.489.000 

Mecklenburg-Vor-
pommern 

782.396 1.232.000 15.030.000 13.377.000 

Niedersachsen 8.917.955 14.046.000 171.361.000 152.511.000 

Nordrhein-Westfa-
len 

7.263.582 11.440.000 139.568.000 124.216.000 

Rheinland-Pfalz 188.148 296.000 3.611.000 3.214.000 

Saarland 5.385 8.000 98.000 87.000 

Sachsen 654.271 1.030.000 12.566.000 11.184.000 

Sachsen-Anhalt 1.188.953 1.873.000 22.851.000 20.337.000 

Schleswig-Hol-
stein 

1.461.628 2.302.000 28.084.000 24.995.000 

Thüringen 764.412 1.204.000 14.689.000 13.073.000 

Deutschland 27.977.515 44.065.000 537.593.000 478.458.000 

 

In Tabelle 4.22 sind die Potentiale aus Schweinegülle dargestellt. Diese sind anhand der in 

Tabelle 4.20 dargestellten Berechnungsgrößen berechnet worden. Die Stallhaltungsquote be-

schreibt nach [2], dass eine sinnvolle Nutzung nur möglich ist, wenn die Exkremente zentral 

im Stall gesammelt werden. Schweine werden ganzjährig im Stall gehalten und daher sind 

100 % als Stallhaltungsquote angenommen. Weiterhin finden technische Verluste, davon Ent-

nahmeverluste von circa 5 % und Verluste anhand der Bestandsgröße der Betriebe die 

Schweine halten, Anwendung. Diese können mit 5,9 % berechnet werden (siehe Tabelle 4.20). 

Es wird angenommen, dass es nur technisch sinnvoll ist, bei Betrieben ab 400 Schweinen die 

Gülle zentral zu sammeln. Die Bestandgrößenklassen sind Daten aus dem Jahr 2016  [121]. 
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Tabelle 4.23: Biogas-Potential aus Geflügelgülle 

Bundesland 
Anzahl Ge-

flügel 
Exkrementen-

menge in tFM/a 

Potential in m³/a 

theor. techn./wirtsch. 

Baden-Württem-
berg 

5.436.090 68.000 2.489.000 2.240.000 

Bayern 12.283.234 153.000 5.600.000 5.040.000 

Berlin 0 0 0 0 

Brandenburg 10.320.617 129.000 4.721.000 4.249.000 

Bremen 0 0 0 0 

Hamburg 0 0 0 0 

Hessen 2.573.982 32.000 1.171.000 1.054.000 

Mecklenburg-Vor-
pommern 

9.812.583 123.000 4.502.000 4.052.000 

Niedersachsen 92.189.871 1.151.000 42.127.000 37.914.000 

Nordrhein-West-
falen 

13.560.407 169.000 6.185.000 5.567.000 

Rheinland-Pfalz 1.470.912 18.000 659.000 593.000 

Saarland 166.686 2.000 73.000 66.000 

Sachsen 5.448.909 68.000 2.489.000 2.240.000 

Sachsen-Anhalt 12.994.716 162.000 5.929.000 5.336.000 

Schleswig-Hol-
stein 

3.855.960 48.000 1.757.000 1.581.000 

Thüringen 3.451.552 43.000 1.574.000 1.417.000 

Deutschland 173.573.929 2.168.000 79.349.000 71.414.000 

 

In Tabelle 4.23 sind die Potentiale aus Geflügelgülle dargestellt. Diese sind anhand der Tabelle 

4.20 dargestellten Berechnungsgrößen berechnet worden. Die Stallhaltungsquote beschreibt 

nach [2], dass eine sinnvolle Nutzung nur möglich ist, wenn die Exkremente zentral im Stall 

gesammelt werden. Geflügel lebt in den vier Wintermonaten zu 85 % im Stall. In den restlichen 

Monaten leben 60 % der Tiere im Stall. Daraus kann eine Stallhaltung von durchschnittlich 

68 % angewendet werden. Weiterhin finden technische Verluste, davon Entnahmeverluste 

von circa 5 % und Verluste anhand der Bestandsgröße der Betriebe die Schweine halten, An-

wendung. Diese sind in Großvieheinheiten in der Amtlichen Statistik angegeben [121]. Für 

Geflügel wird angenommen, dass 250 Hühner oder Puten eine Großvieheinheit darstellen 

[123]. Das Ergebnis aus dieser Abschätzung ergibt, dass 5 % der Betriebe zu klein für eine 

technisch sinnvolle Aufnahme der Gülle sind. Diese Grenze liegt bei 50 Großvieheinheiten 

(GVE), was 12.500 Hühner darstellt. 

In Abbildung 4.33 ist das Biogas-Potential aus Exkrementen in Deutschland dargestellt. Dabei 

wird die Gesamtsumme über alle drei vorher vorgestellten Tierarten gebildet. 
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Abbildung 4.33: theoretisches Biogas-Potential aus Exkrementen 

Das dargestellte theoretische Methangaspotential beträgt rund 2.595,3 Mio. m³/a. Unter Ab-

zug der technischen Verluste ergibt sich ein technisches bzw. wirtschaftliches Methangaspo-

tential von 2.229,4 Mio. m³/a. Exkremente sind ein wirtschaftliches Substrat für die Biogasan-

lage. 

4.2.5.5 Summenpotential landwirtschaftlicher Substrate 

Die Daten der Landwirtschaft sind ausschließlich Flächendaten. Daher erfolgt die Darstellung 

der Potentiale einerseits sehr genau bei den Ernteerträgen über die Ackerflächen und ander-

seits über landkreisgenaue Werte. Damit weist die Landwirtschaft eine hohe Qualität der Pro-

jektion auf. In Abbildung 4.34 ist das deutschlandweite Potential aus den landwirtschaftlichen 

Substraten dargestellt. Die größten Potentiale ergeben sich im Nordwesten und Südosten des 

Landes. 

Die Berechnung zur Bildung des Summenpotentials der Landwirtschaft setzt sich aus den Ein-

zelpotentialen (m) der Substrate zusammen. 

Formel 6: Summenberechnung für das spezifische Methangaspotential der Landwirt-
schaft 

MGLandwirtschaft = ∑ MGi

m

i=1  
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Abbildung 4.34: theoretisches Biogas-Potential aus landwirtschaftlichen Substraten 

Das deutschlandweite theoretische Biomethanpotential aus landwirtschaftlichen Substraten 

beträgt rund 13,4 Mrd. m³/a, das technische Methangaspotential 9,8 Mrd. m³/a bzw. das wirt-

schaftliche Potential 8,5 Mrd. m³/a. Weiterhin ist neben den absoluten Werten der Potentiale 

von Interesse, wie sich die Verteilung der Substrate in den Ergebnissen zusammensetzt. Diese 

Distributionen sind in Abbildung 4.35 dargestellt.  
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Abbildung 4.35: Verteilung des Methangaspotentials landwirtschaftlicher Substrate 

 

4.2.6 Gesamtpotential fermentativ erzeugtem Biomethan 

Für die Bestimmung des deutschlandweiten Gesamtpotentials des fermentativ erzeugten Bio-

methans werden die flächenspezifischen Biomethanerträge aufsummiert und es ergibt sich die 

in Abbildung 4.36 dargestellte Potentialkarte. Das theoretische Potential beträgt hier rund 

17,5 Mrd. m³/a. Deutlich lassen sich zwei bedeutende Regionen erkennen. Zum einen die Re-

gion im Nordwesten des Landes, die hauptsächlich die Bundesländer Niedersachsen und 

Schleswig-Holstein einschließt und zum anderen im Südosten, hier primär Bayern. Das hohe 

Potential in Niedersachsen ist durch einen hohen Anteil an landwirtschaftlich genutzter Fläche 

zu erklären. Sowohl der Anbau von Mais als auch die intensiv betriebene Tierhaltung mit dem 

damit einhergehenden Exkrementenaufkommen ermöglichen, zusammen mit dem Potential 

aus Schlachtresten, Maximalwerte. Im Südosten Deutschlands sind die großen Molkereien 

und ebenso wie in Niedersachsen, die Tierhaltung ein maximierender Faktor. Deutschlandweit 

stechen die in dieser Studie betrachteten Zuckerproduzenten hervor.  
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Abbildung 4.36:  theoretisches Biogas-Gesamtpotential aller betrachteten Substrate 

Aktuell werden in Deutschland bereits ca. 8,3 Mrd. m³/a in Biogasanlagen erzeugt. Das wirt-

schaftliche Gesamtpotential liegt dem gegenüber bei 10,3 Mrd. m³/a, was einer weiteren Stei-

gerung von über 20 % entspricht. Diese wirtschaftlich verfügbare Menge steigt bis zum Jahr 

2050 auf 10,8 Mrd. m³/a an (siehe grafische Darstellung der Entwicklung des Biogas-Gesamt-

potentials in Kapitel 7.1.4). In Summe ist hierbei somit festzuhalten, dass ein Ausbau der fer-

mentativen Biogaserzeugung in Deutschland möglich ist. 

Bei genauerer Betrachtung der Biogasmengen ist festzuhalten, dass die aktuell erzeugbaren 

Biogasmengen nicht vollumfänglich den in dieser Studie aufgestellten Nachhaltigkeitskriterien 

entsprechen. Ebenso wird aktuell nur ein kleiner Teil des fermentativ erzeugten Biogases ins 

Erdgasnetz eingespeist. Wie aus nachfolgender Abbildung ersichtlich, bestehen noch große 

Ausbaupotentiale für die Biomethaneinspeisung ins Erdgasnetz. Aktuell läuft sich die einge-

speiste Biomethanmenge auf ca. 0,853 Mrd. m³/a [124]. Vor dem Hintergrund, dass die EEG-

Förderung für viele Anlagen in den nächsten Jahren auslaufen wird [5], ist somit eine Überfüh-

rung dieser EEG-Stromerzeugungsanlagen in Biomethaneinspeiseanlagen sehr wichtig, da 

anderenfalls die erzeugbaren Biomethanmengen sinken werden und somit der Anteil von EE-

Gasen abnimmt! 
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Abbildung 4.37:  Gesamtpotentiale der fermentativ erzeugbaren Biogasmengen im Vergleich 
zur bereits aktuell erzeugten Biogasmenge in Deutschland 

 

4.3 Thermochemische Biogaserzeugung 

SNG wird durch eine chemisch-katalytische Methanisierung von Synthesegas erzeugt, wel-

ches aus fossilen oder erneuerbaren Energieträgern durch eine Vergasung gewonnen werden 

kann. Aufgrund der Bestrebung des DVGW, erneuerbare Gase als Erdgassubstitut zu erzeu-

gen, werden in dieser Studie ausschließlich nachhaltige Biomassen betrachtet [125]. Es han-

delt sich dabei insbesondere um biogene, holzartige Festbrennstoffe, welche sich durch ihren 

hohen Lignin-Anteil nicht für eine fermentative Umwandlung in Biogasanlagen eignen [126].  

Bis auf Energiepflanzen sind alle Einsatzstoffe der SNG-Erzeugung Nebenprodukte oder 

Rückstände und somit Koppelprodukte konventioneller Holznutzungspfade. Das heißt, deren 

Aufkommen ist abhängig von industriellen Produktionskapazitäten, der Erntemenge land- und 

forstwirtschaftlicher Erzeugnisse oder kommunalen Pflegemaßnahmen. Zu beachten ist, dass 

aufgrund von etablierten Absatzmärkten nicht alle holzartigen Biomassen als Einsatzstoff für 

SNG-Anlagen zur Verfügung stehen. Eine stoffliche Nutzung in der Holz- und Zellstoffindustrie 

oder eine unternehmensinterne energetische Verwendung verhindert häufig die Nutzung von 

holzartigen Reststoffen in SNG-Anlagen [127]. 

Um eine Aussage zu den sektorspezifischen SNG-Potentialen treffen zu können, ist eine Zu-

ordnung der verschiedenen Biomassen zu den Sektoren Industrie, Gewerbe, Kommune und 

Land- und Forstwirtschaft hilfreich. Durch eine Klassifizierung der Biomassen nach Sektoren 

können gemeinsame Wertschöpfungsketten abgeleitet werden. In Abbildung 4.38 ist die in 

dieser Studie zu Grunde gelegte Zuordnung dargestellt. 
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Abbildung 4.38:  Einteilung der Biomassen zur Erzeugung von SNG nach den Sektoren Indust-
rie, Gewerbe, Kommune sowie Land- und Forstwirtschaft 

4.3.1  Berechnungsgrundlagen 

Als Datengrundlage dient die DBI-Datenbank, in welcher zu den genannten Biomasse-Poten-

tialen sowohl Punkt- als auch Flächendaten vorliegen. Punktdaten sind hierbei bspw. Gebäu-

dedaten der einschlägigen Sektoren Industrie, Kommune und Gewerbe. Die Flächendaten 

sind neben den Verwaltungsgebieten der Bundesrepublik Deutschland, land- und forstwirt-

schaftlich genutzte Flächen oder anderweitig relevante Gebiete mit einem Biomasseaufkom-

men. 

Hinweis zum SNG-Potential:  

In dieser Studie wurde bei der Ermittlung der Holzmengen, die für die SNG-Erzeugung 

zu Verfügung stehen, nicht die weitere, konkurrierende Nutzung des Restholzes durch 

weitere Dritte berücksichtigt. Aktuell werden große Mengen des Restholzes energe-

tisch verwertet. Nach [128] wurden im Jahr 2016 ca. 59,35 Mio. m³ Holz in privaten 

Haushalten und Biomassefeuerungsanlagen energetisch genutzt. Dies entspricht ei-

nem CO2-Äquivalent von ca. 54,56 Mio. Tonnen [129]. Neben den CO2-Emission sind 

dabei insbesondere bei den kleineren (häuslichen) Heizungen größere Mengen Staub 

und Stickoxide in die Umwelt gelangt. Hätte man diese Holzmenge zur SNG-Erzeu-

gung eingesetzt und anschließend energetisch genutzt, so würde nicht nur der Ge-

samtwirkungsgrad steigen (Erdgas-basierte Technologien sind deutlich effizienter als 

Holz-basierte), sondern auch die Emissionen deutlich gesenkt werden (staubfreie Ver-

brennung von Methan). Aus 59,35 Mio. m³ Holz lassen sich alternativ ca. 12,7 Mrd. m³ 

Methan bzw. SNG erzeugen. Vergleicht man diese Menge mit den in der Studie aus-

gewiesenen SNG-Potentialmenge von ca. 9,7 Mrd. m³/a so zeigt sich, dass ca. 76 % 

des aktuell energetisch genutzten Holzes zur SNG-Erzeugung benötigt würde. Da lang-

fristig die höchsten Emissionsstandards nur mit „grünen“ Gasen erzielt werden können, 

wird in dieser Studie davon ausgegangen, dass Holz zunehmend in diese überführt 

und anschließend dezentral, mit hohen Gesamtwirkungsgraden und emissionsarm ge-

nutzt werden. Bezüglich des Gesamtwirkungsgrades ist zudem noch festzuhalten, dass 

die direkte Nutzung von Holz i.d.R. mit höheren Exergieverlusten einhergeht. SNG er-

möglicht dabei nicht nur eine Stromerzeugung für unterschiedliche Leistungsklassen 

und Bedarfsfälle (höheres Exergieniveau), auch sind ein Einsatz in Hochtemperatur-

prozessen sowie eine bessere Abwärmenutzung möglich.  

Für die zunehmende Erzeugung und Nutzung von SNG ist ein gesellschaftlicher Kon-

sens zu suchen sowie politische Anreize zu setzen. Aktuell ist beides jedoch noch we-
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nig ausgeprägt. Um eine Vergleichbarkeit mit den fermentativen Gasen zu ermögli-

chen, wird in dieser Studie beim wirtschaftlichen SNG-Potential immer davon ausge-

gangen, dass die rechtlichen und gesellschaftlichen Anreize bestehen. 

 

4.3.1.1 Spezifischer Methangasertrag aus holzartiger Biomasse 

Zur Verbesserung der Vergleichbarkeit der einzelnen Substrate wird der spezifische Methan-

gasertrag (sMGE) verwendet. Dieser Kennwert gibt an, wie groß das Volumen an Methan ist, 

welches aus einer Frischmasseeinheit Biomasse erzeugt werden kann. Der sMGE wird in die-

sem Bereich in m3 i.N./tFM
2 angegeben. Der sMGE der verschiedenen Substrate wird jeweils 

über eine energetische Bilanzierung der oben genannten SNG-Anlage in den folgenden drei 

Schritten bestimmt. 

1. Berechnung des Energiegehalts der eingesetzten Biomasse über den Heizwert in 

Abhängigkeit des Wassergehalts 

2. Berechnung des Energiegehalts des erzeugten Methangases über den Kaltgaswir-

kungsgrad der SNG-Anlage 

3. Berechnung des spezifischen Methangasertrags über den Heizwert von Methan 

Für die Berechnung des Methangasertrags wird in dieser Studie angenommen, dass der Ener-

giegehalt des SNG dem Energiegehalt des erzeugten Methans entspricht. Somit werden die 

geringen Volumenanteile von H2 und CO im SNG, welche nur einen geringen Einfluss auf den 

Heizwert und somit auf den Energiegehalt haben, vernachlässigt. Hintergrund für die Annahme 

ist, dass die Anteile einerseits je SNG-Erzeugungsverfahren und Betriebsweise variieren kön-

nen und somit keine „Standard-SNG“-Zusammensetzung angesetzt werden kann. Ziel der 

SNG Erzeugung muss es zudem sein, ein Substitut zu produzieren, welches H-Gas Qualität 

erreicht und somit direkt in das deutsche Erdgasnetz eingespeist werden kann. In Abhängig-

keit vom Wassergehalt der eingesetzten holzartigen Biomasse wird über den Energiegehalt 

des SNG ein spezifischer Methangasertrag sMGE bestimmt. 

Formel 7: Berechnung des spezifischen Methangasertrags 

sMGE=
Hi,Biomasse ∙ ηKG,SNG

Hi,Methan

 

 

4.3.1.2 Energiegehalt der eingesetzten Biomasse 

Der Energiegehalt einer Tonne holzartiger Biomasse wird über den Heizwert in GJ/tFM ange-

geben. Er ist abhängig vom Wassergehalt (WG), welcher je nach Art und Nutzungspfad der 

Biomasse zwischen 10 – 60 % beträgt [34]. Je höher der Wassergehalt der Biomasse, desto 

geringer ist der Heizwert. Diese Beziehung ist in Abbildung 4.39 dargestellt. Es handelt sich 

um den Mittelwert des Heizwertes von Laub- und Nadelholz in Anlehnung an [130].  

                                                
2 FM = Frischmasse 
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Abbildung 4.39: Heizwert holzartiger Biomasse in Abhängigkeit vom Wassergehalt [130] 

Der Heizwert von Holz als Naturstoff unterliegt gewissen Schwankungen [130]. Für die ener-

getische Bilanzierung der SNG-Anlage findet dies keine Beachtung.  

Mittels linearer Regression kann die Funktionsgleichung aus dem Graphen der Abbildung 4.39 

abgeleitet werden. Der Heizwert und somit der Energiegehalt von Holz in Abhängigkeit vom 

Wassergehalt wird wie folgt bestimmt: 

 

Formel 8:  Berechnung des Heizwerts von Holz in Abhängigkeit vom Wassergehalt, in An-
lehnung an [130] 

Hi, Holz = -0,2081 WG + 18,362 in GJ/tFM 

Für die verschiedenen holzartigen Biomassen ist der Heizwert in nachfolgender Tabelle 4.24 

dargestellt.  

Tabelle 4.24: Heizwert holzartiger Biomasse in Abhängigkeit vom Wassergehalt  

Biomasse WG in % Hi in GJ/tFM Quelle Hi 

Getreidestroh 15 14,30 [131] 

Industrierestholz 17,2 14,78 [132] 

Altholz 19,6 14,28 [132] 

Sägerestholz 38,5 10,35 [132] 

Waldholz 43,6 9,29 [132] 

Straßenbegleitholz 45,3 8,94 [133] 

Landschaftspflegeholz 45,9 8,81 [132] 

Schwarzlauge 50 7,96 [134] 

KUP-Holz 55,5 6,81 [135] 
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4.3.1.3 Kaltgaswirkungsgrad der SNG-Anlage 

Der Kaltgaswirkungsgrad bestimmt, wie viel Energie der eingesetzten Biomasse im SNG ent-

halten ist. Als energetische Verluste der SNG-Anlage werden die Kaltgaswirkungsgrade der 

Prozessschritte Biomassevergasung, Methanisierung und Gasaufbereitung berücksichtigt. 

Der Kaltgaswirkungsgrad η
Kg

, auch chemischer Wirkungsgrad genannt, ist das Verhältnis aus 

dem chemischen Energiegehalt der Produkte zum chemischen Energiegehalt der Edukte. Er 

charakterisiert damit die stoffgebundene Energiewandlung und bezieht sich auf den jeweiligen 

Heizwert[136]. Die Berechnung des Kaltgaswirkungsgrads ist Formel 9 in zu sehen. 

Formel 9: Berechnung des Kaltgaswirkungsgrads 

η
Kg

=
∑ (H

i,Produkte
 VProdukte)

∑(Hi,Edukte VEdukte) 
 

In Abbildung 4.40 sind die einzelnen Kaltgaswirkungsgrade der SNG-Anlage dargestellt. Zur 

Ermittlung der SNG-Methangasmengen aus den Biomassepotentialen wird der Gesamtwir-

kungsgrad der SNG-Anlage in dieser Studie mit 61,2 % angesetzt.  

 

Abbildung 4.40: Kaltgaswirkungsgrade und Verluste der SNG-Anlage [137, 138] 

 

4.3.1.4 Berechnung des spezifischen Methangasertrags 

In Tabelle 4.25 ist der spezifische Methangasertrag einer SNG-Anlage in Abhängigkeit vom 

Wassergehalt der eingesetzten, holzartigen Biomasse dargestellt. Der lineare Verlauf (Ge-

treidestroh ausgenommen), welcher bereits in Abbildung 4.39 zu beobachten war, ist auch 

hier erkennbar.  

Tabelle 4.25:  spezifischer Methangasertrag einer SNG-Anlage in Abhängigkeit vom Wasser-
gehalt der eingesetzten, holzartigen Biomasse [eigene Berechnung] 

Biomasse sMGE in m³/tFM 

Industrierestholz 252,1 

Getreidestroh 243,9 

Altholz 243,6 

Sägerestholz 176,5 

Waldholz 158,4 

Straßenbegleitholz 152,4 

Landschaftspflegeholz 150,3 

Schwarzlauge 135,7 

KUP-Holz 116,2 
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4.3.1.5 Berücksichtigung von Wasserstoff aus P2G 

Der Output von SNG-Anlagen kann durch die Methanisierung des nicht umgesetzten Kohlen-

stoffdioxids gesteigert werden. Diese nicht umgesetzte CO2-Menge ist neben dem CH4 als 

Hauptkomponente im Roh-SNG zu finden. Die Gaszusammensetzung des Roh-SNG ist in 

Tabelle 4.26 dargestellt. Demnach beträgt der CO2-Anteil 52,84 %. 

Tabelle 4.26: Gaszusammensetzung des Roh-SNG im Standardfall ohne P2G [57] 

Vol.-% Synthesegas 
nach Wassergas-

Shift + Olefin-Hydr. 
nach 

Methanisierung 
nach CO2- 

Abtrennung 

H2 39,90 43,44 0,76 1,62 

CO 24,00 14,48 0,25 0,54 

CO2 25,20 30,12 52,84 0,00 

CH4 8,60 11,96 46,14 97,85 

C2H4 2,00 0,00 0,00 0,00 

C2+ 0,30 0,00 0,00 0,00 

 

Im Standardfall wird in einem Wassergas-Shift-Reaktor das Verhältnis H2/CO = 3 eingestellt 

und vor der Methanisierung das im Gas enthaltene CO2 vollständig abgetrennt. Der CO-Um-

satz bei der Methanisierung beträgt 99 %. Damit kann in diesem Prozess ein H-Gas mit einem 

Methangehalt von rund 98 % produziert werden. Zur Bestimmung der CO2-Menge wird die 

SNG-Anlage energetisch bilanziert. Der Energiegehalt der Biomasse ergibt sich aus dem Heiz-

wert in Abhängigkeit vom Wassergehalt. Die Kaltgaswirkungsgrade der einzelnen Prozess-

schritte sind in Kapitel 4.3.1.3 dargestellt.  

Für die Methanisierung wird eine CO2-Konvertierungsrate von 95 % angesetzt [139]. Das 

heißt 95 % des CO2 werden zu Methan umgewandelt und 5 % verbleiben im Produktgas. 

Dies führt zu folgender Reaktionsgleichung für die CO2-Methanisierung: 

CO2 + 4 H2 → 0,54 CO + 0,162 H2 + 0,9785 CH4 + 1,92 H2O  (Gleichung 9) 

Bezogen auf 1 m3 Roh-SNG ergeben sich die in Tabelle 4.27 dargestellten Edukt- und Pro-

duktgasvolumen. SNG-P2G steht dabei für das Produktgas nach der Methanisierung mit ei-

nem CO-Umsatz von 100 % und einem CO2-Umsatz von 99 %. Durch die H2-Zuspeisung ist 

kein Wassergas-Shift-Reaktor mehr erforderlich. 
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Tabelle 4.27:  Gaszusammensetzung des SNG-P2G mit H2-Zuspeisung 

Vol.-% Synthesegas 
nach Olefin-Hydr. +  

H2-Zuspeisung 
Nach 

Methanisierung 

H2 39,90 74,93 1,71 

CO 24,00 10,41 0,00 

CO2 25,20 10,93 0,43 

CH4 8,60 3,73 97,86 

C2H4 2,00 0,00 0,00 

C2+ 0,30 0,00 0,00 

 

Für die energetische Bilanzierung wird das Verhältnis des Energiegehalts des Roh-SNG-P2G 

zum Roh-SNG bestimmt. Dies geschieht mit Hilfe der Edukt- und Produktvolumina aus Tabelle 

4.27 sowie deren Heizwerte. Der Energiegehalt des zusätzlich zugeführten H2 wird dabei auf 

der Produktseite in Form von CH4 berücksichtigt: 

Formel 10:  Berechnung des Verhältnisses des Energiegehalts des SNG-P2G 

ERoh-SNG-P2G

ERoh-SNG

 = 
VRoh-SNG-P2G ∙ Hi,Roh-SNG-P2G

VRoh-SNG ∙ Hi,Roh-SNG

 = 2,144 

Das in Formel 10 bestimmte energetische Verhältnis beschreibt den Unterschied zwischen 

dem Betrieb einer SNG-Anlage mit und ohne der Zufuhr von H2. Es ist auf das in der SNG-

Anlage erzeugte Methan übertragbar, da für beide Betriebsweisen die gleichen Kaltgaswir-

kungsgrade für die Modellierung angesetzt werden. 

Es folgt die Gasaufbereitung des Roh-SNG-P2G mit einem Kaltgaswirkungsgrad von 96 % 

(siehe Kapitel 4.3.1.3). Der spezifische Methangasertrag unter Berücksichtigung von H2 aus 

P2G wird schließlich mit Formel 11 berechnet 

Formel 11:  Berechnung des spezifischen Methangasertrags unter Berücksichtigung von 
H2 aus P2G 

sMGE-P2G=2,144 sMGE=2,144
(Hi,Biomasse ηKg,SNG)

Hi,Methan

=2,144
(-0,2081 WG+18.362) ηKg,SNG

Hi,Methan

 

Die in SNG-Anlagen erzeugte Methanmenge kann daher um den Faktor von 2,144 gesteigert 

werden, wenn das nutzbare CO2 zu 99 % methanisiert wird. 

4.3.1.6 Berechnung des SNG-Potentials 

4.3.1.6.1 Theoretisches SNG-Potential 

Bei der Berechnung des theoretischen Potentials wird zwischen Punkt- und Flächendaten un-

terschieden. Punkdaten sind beispielsweise die Industriestandorte. Dabei wird je Unterneh-

men eine Produktionskennzahl Kroduktion (eine Verarbeitungsmenge, Produktionsmenge, Mitar-

beiterzahl) zugeordnet. Mittels einer weiteren Kennzahl KRestholzanfall wird der Restholzanfall je 

Industriebranche berechnet.  
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Flächendaten sind beispielsweise Ackerflächen, Waldflächen oder andere durch ihren Bio-

masseanfall relevante Flächen. Ihnen liegt meist eine flächenbezogene Kennzahl KFläche in 

tFM/(ha · a) zugrunde, welche den jährlichen Biomasseanfall pro Fläche definiert.  

4.3.1.6.2 Technisches SNG-Potential 

Die technischen Verluste (Verltech) werden bei Industriestandorten mit 5 % angesetzt. Bei Flä-

chendaten werden Bergungsraten der jeweiligen Biomasse berücksichtigt.  

4.3.1.6.3 Nachhaltiges und Wirtschaftliches SNG-Potential 

Die nachhaltigen & wirtschaftlichen Verluste (Verlnach, wirt) werden primär bei den industriellen 

Biomassearten durch eine anderweitige Nutzung des anfallenden Restholzes bestimmt. Bei 

Flächendaten gelten zudem Restriktionen aufgrund des Natur- und Umweltschutzes.  

4.3.1.6.4 Flächenbezogenes SNG-Potential 

Das SNG-Potential kann auf die Fläche bezogen werden, auf welcher es anfällt und wird folg-

lich als flächenbezogenes/-spezifisches SNG-Potential (MG in m3/(ha · a)) bezeichnet. Durch 

diese Darstellungsform kann das SNG-Potential je Flächeneinheit aufgezeigt werden. 

Bei Flächendaten wird der MGE auf die jeweiligen Nutzungsflächen, wie Waldgebiete oder 

Ackerflächen, bezogen. Bei Standortdaten ist die über den maximalen Transportradius gebil-

dete Kreisfläche die Bezugsfläche. 

4.3.1.7 Maximaler Transportradius 

Die holzartige Biomasse, welche zu SNG umgewandelt wird, muss von ihrem Ort des Anfalls 

zur SNG-Anlage transportiert werden. In Abhängigkeit vom eingesetzten Transportmittel und 

der Entfernung variieren die anfallenden Kosten [127].  

Der maximale Transportradius Rmax liefert einen Richtwert, wie weit eine Biomasse transpor-

tiert werden kann, um wirtschaftlich nutzbar zu bleiben. Es handelt sich um eine Näherungs-

rechnung, welche primär für die Visualisierung des Methangasertrags in Kapitel 4.3.2 - 4.3.5 

von Bedeutung ist. Rmax ist direkt proportional zum Energiegehalt der Biomasse. Je größer der 

spezifische Energiegehalt der Biomasse ist, desto weiter kann sie transportiert werden. Analog 

zur Bestimmung der Transportradien für Substrate zur fermenativen Biogaserzeugung, sind 

nachfolgen die maximalen Transportradien der verschiedenen holzartigen Biomassen darge-

stellt (Tabelle 4.28). 

Tabelle 4.28:  Maximaler Transportradius der holzartigen Biomasse [2] 

Biomasse 
sMGE in 
m³/tFM 

Rmax in km 

Industrierestholz 252,1 36 

Getreidestroh 243,9 35 

Altholz 243,6 35 

Sägerestholz 176,5 25 

Waldholz 158,4 22 

Straßenbegleitholz 152,4 22 

Landschaftspflegeholz 150,3 21 

Schwarzlauge 135,7 19 

KUP-Holz 116,2 16 
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4.3.2 Industrielle Reststoffe und Nebenprodukte 

Die Sägereste und Nebenprodukte der holzbe- und holzverarbeitenden Industrie wurden bis-

her zum großen Teil stofflich in Unternehmen der Holzwerkstoffindustrie verwertet. In den letz-

ten Jahren hat sich dies durch den Anstieg des Energieholzpreises geändert. Die stoffliche 

Verwertung steht nun in Konkurrenz zur energetischen Nutzung. Daher werden Rückstände 

aus der Verarbeitung zunehmend unternehmensintern, zum Beispiel für Trocknungsprozesse, 

genutzt oder in Form von Pellets oder Briketts auf dem Markt angeboten [127]. 

 

Abbildung 4.41:  Übersicht zu den industriellen Biomassen zur Erzeugung von SNG 

4.3.2.1 Sägeindustrie 

In Deutschland produzieren etwa 2.000 Sägewerke Bauschichtholz (Bretter, Kantholz, Latten, 

Balken), Schnittholz für Verpackungszwecke und Schnittware für Möbel, Treppen und Parkette 

aus dem geernteten Rohholz [140]. Der Großteil, mit etwa zwei Dritteln, fällt dabei der Bau-

wirtschaft zu. Die Struktur der deutschen Sägeindustrie ist geprägt durch viele Kleinbetriebe, 

welche zusammen eine kleine Menge Holz verarbeiten und wenige große Betriebe, welche 

zusammen jedoch den Großteil des Holzes einschneiden. 93,9 % des eingeschnittenen Hol-

zes ist Nadelholz. Der Laubholzanteil beträgt lediglich 6,1 %.  

In Abbildung 4.42 ist die relative Anzahl der Betriebe und deren Einschnitt je Einschnittsklasse 

dargestellt. Ein Festmeter (fm) Holz entspricht dabei einem Kubikmeter (m3) fester Holzmasse 

[141]. 4,6 % der Sägewerke haben einen Einschnitt von mindestens 50.000 fm pro Jahr, was 

einem Anteil von 77,7 % des deutschlandweiten Gesamteinschnitts entspricht [142]. Als Da-

tenbasis für die Berechnung des Methangasertrags aus Sägerestholz werden die jährlichen 

Einschnittmengen der größten Sägewerke vom Holzkurier des Österreichischen Agrarverlags 

genutzt, welche standortgenau veröffentlicht wurden [143, 144].  

Sollte keine Verarbeitungsmenge angegeben sein, wird diese in Abhängigkeit der Mitarbeiter-

anzahl von vergleichbaren Sägewerken aus der DBI-Datenbank modelliert. Insgesamt liegen 

für die Auswertungen Standortangaben zu 90 Nadelholz- und knapp 60 Laubholzsägewerken 

vor, welche einen Gesamteinschnitt von ca. 33 Mio. fm aufweisen. Dies entspricht einem Anteil 

von 92 % des in deutschen Sägewerken verarbeiteten Holzes [145]. Der Anteil der erfassten 

Sägewerke an der Gesamtanzahl in Deutschland beträgt ca. 7,5 % [146].  
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Abbildung 4.42:  relative Anzahl und relativer Einschnitt deutscher Sägewerke nach Ein-
schnittsgrößenklassen [142] 

Bei der Verarbeitung von Rohholz in den Sägewerken fallen Sägenebenprodukte, wie die 

Randstücke des Rundholzes (Schwarten), Hackschnitzel aus nicht verwertbaren Rundholzbe-

standteilen und Sägemehl [34]. Diese Rückstände können als Brennstoff in SNG-Anlagen ver-

wertet werden. Aufgrund des unterschiedlich hohen Anfalls an Sägenebenprodukten in Ab-

hängigkeit von der Baumart, so-wie unter Berücksichtigung der Struktur deutscher Sägewerke 

hinsichtlich der eingeschnittenen Baumart, wird zwischen Nadelholz- und Laubholzsägewer-

ken unterschieden. 

Bei Nadelholzsägewerken beträgt der Anteil der Sägenebenprodukte am Holzeinschnitt etwa 

39 %, bei Laubholzsägewerken 33 %. Dies entspricht dem theoretischen Potential an Sä-

genebenprodukten für die Nutzung in SNG-Anlagen. Die Berücksichtigung der genannten La-

ger- und Transportverluste von 5 % führt zum technischen Potential. Die anfallende Menge an 

Sägerestholz wird zu einem gewissen Anteil von den Betrieben selbst energetisch genutzt zur 

Beheizung von Trockenkammern und Betriebsgebäuden. Der Anteil, der auf dem Markt ver-

fügbaren Sägenebenprodukte, beträgt damit bei Nadelholzsägewerken knapp 85 % und bei 

Laubholzsägewerken ca. 73 %. Abnehmer dieser Nebenprodukte sind vor allem die Holzwerk-

stoffindustrie und die Holz- und Zellstoffindustrie. Lediglich ca. 12 % der angebotenen Menge 

stehen einer energetischen Verwertung in Form von Holzhackschnitzeln, Pellets oder Briketts 

zur Verfügung und definieren das nachhaltige und wirtschaftliche Potential. Der spezifische 

Methangasertrag aus Sägenebenprodukten beträgt 176,5 m3/tFM.  

Für Deutschland beläuft sich das theoretische SNG-Methangaspotential aus Sägenebenpro-

dukten auf 1.500,6 Mio. m3/a (siehe Abbildung 4.43) Das technische SNG-Methangaspotential 

beträgt 1.425,6 Mio. m³/a während das wirtschaftliche SNG-Methangaspotential 

147,8 Mio. m³/a entspricht. Die größten Potentiale befinden sich im Westen und Süden 

Deutschlands, da sich hier die meisten Standorte der Sägeindustrie befinden. 
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Abbildung 4.43:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der Sägeindust-
rie 

4.3.2.2 Holzwerkstoffindustrie 

An 25 Standorten von Unternehmen der Holzwerkstoffindustrie, welche Holzfaser-, Span- und 

Massivholzplatten sowie Furnier- und Sperrholz produzieren, werden jährlich etwa 

12,5 Mio. m3 Holz verarbeitet [147]. Dabei handelt es sich um Waldholz, Sägenebenprodukte 

und Gebrauchtholz.  

Einen umfassenden Einblick in die Holzwerkstoffindustrie gewährt die Studie „Holzwerkstoff-

industrie 2015 - Entwicklung der Produktionskapazität und Holzrohstoffnutzung“ des Zentrums 

Holzwirtschaft der Universität Hamburg aus dem Jahr 2017 [146]. 

Einen umfassenden Einblick in die Holzwerkstoffindustrie gewährt die Studie „Holzwerkstoff-

industrie 2015 - Entwicklung der Produktionskapazität und Holzrohstoffnutzung“ des Zentrums 

Holzwirtschaft der Universität Hamburg aus dem Jahr 2017 [147]. Diese beschäftigt sich mit 

der regionalen Verteilung der Produktionskapazitäten, des Produktionsvolumens und des 

Holzverbrauchs dieser Industrie. 
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Abbildung 4.44:  Entwicklung der deutschlandweiten Produktionskapazität der Holzwerkstoffin-
dustrie nach Produktgruppen [147] 

Für die SNG-Potentialanalyse konnten 24 Standorte mit einer Produktionskapazität von knapp 

12 Mio. m³/a berücksichtigt werden. Dies entspricht einer Erfassung von 96 % aller Standorte 

mit einem Anteil von 92 % an der Gesamtproduktionsmenge in Deutschland. 

Die Rohstoffe der Holzwerkstoffindustrie setzen sich zu etwa 50 % aus Sägenebenprodukten 

und Altholz zusammen [147]. Die Nebenprodukte und Reststoffe der Holzwerkstoffproduktion 

können daher direkt als Rohstoff wiederverwendet werden, womit der Holzwerkstoffindustrie 

nur 10 % des Holzeinsatzes als Restholz anfallen [148]. 

Damit wird die Höhe des theoretischen SNG-Methangaspotentials bestimmt. Das technische 

Potential berücksichtigt hier ebenfalls wieder Lager- und Transportverluste in Höhe von 5 %. 

Der größte Anteil der Produktionsreststoffe wird erneut der Holzwerkstoffproduktion zugeführt 

oder für interne Trocknungsprozesse direkt vor Ort verbrannt. Nur knapp 5 % werden als In-

dustrierestholz für eine unternehmensexterne Verwertung auf dem Markt angeboten, was dem 

nachhaltigen und wirtschaftlichen Potential entspricht. Der spezifische Methangasertrag aus 

Industrierestholz beträgt 252,1 m3/tFM. In Abbildung 4.45 ist das deutschlandweite Methan-

gaspotential aus Industrierestholz der Holzwerkstoffindustrie zu sehen. Das theoretische Me-

thangaspotential beträgt 139 Mio. m3/a. Das technische SNG-Methangaspotential aus der 

Holzwerkstoffindustrie beträgt 132 Mio. m³/a. Durch die Rückführung des anfallenden Rest-

holzes in die Produktion fällt das wirtschaftliche Methangaspotential deutlich geringer aus mit 

6,2 Mio. m³/a. 
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Abbildung 4.45: theoretisches SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der Holzwerk-
stoffindustrie 

4.3.2.3 Möbelindustrie 

Die deutsche Möbelindustrie lässt sich unterteilen in Küchenmöbel-, Wohnmöbel-, Büromöbel- 

und Ladenmöbelproduzenten. Insgesamt sind gut 100.000 Personen in über 1.000 Unterneh-

men beschäftigt (Stand 2014) [149]. Charakteristisch für die Möbelbranche ist die deutliche 

Trennung zwischen Produktion und Handel. 

Die Struktur der Möbelindustrie ist ähnlich wie die Sägeindustrie stark fragmentiert. Das be-

deutet, dass einer Vielzahl von Kleinstunternehmen wenige große Möbelproduzenten gegen-

über stehen. Die dadurch charakteristische Umsatz- und Unternehmensverteilung in Abhän-

gigkeit vom Jahresumsatz ist in Abbildung 4.46 dargestellt. Danach erwirtschaften 3 % der 

Unternehmen 73 % des Branchenumsatzes [150].  
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Abbildung 4.46:  Umsatz- und Unternehmensverteilung deutscher Möbelproduzenten in Abhän-
gigkeit vom Jahresumsatz [150] 

Da bei der großen Anzahl an kleinen Unternehmen nicht alle Standorte der Möbelindustrie 

inklusive einem Produktionskennwert recherchiert werden konnten, wurden sich auf die größ-

ten Unternehmen konzentriert. Diese weisen entsprechend ihrem Umsatz die größten Produk-

tionskapazitäten auf. 

Die Datengrundlage stammt von den Mitgliedern der deutschen Gütegemeinschaft Möbel e.V. 

(DGM). Die DGM ist ein Zusammenschluss von Möbelproduzenten, welche sich freiwillige 

Qualitätsstandards gegenüber ihren Produkten und Leistungen zum Ziel gesetzt haben [151]. 

Dazu werden Unternehmen recherchiert, welche nicht der DGM angehören und über 300 Mit-

arbeiter (MA) beschäftigen. Somit wird sichergestellt, dass tatsächlich alle großen Möbelher-

steller in die DBI-Datenbank eingepflegt werden. Als zugehörige Kennzahl wird die Mitarbei-

teranzahl ermittelt.  

Für die SNG-Potentialanalyse werden knapp 80 Unternehmen mit insgesamt ca. 32.000 Mit-

arbeitern berücksichtigt. Dies entspricht einer Standorterfassung von knapp 8 % und einem 

Anteil von ca. 32 % aller Beschäftigten der Branche. 

Mithilfe der Mitarbeiterzahl der recherchierten Unternehmen wird das Methangaspotential aus 

Industrierestholz von Möbelproduzenten bestimmt. Dazu wird die Restholzmenge über den 

Kennwert 15,66 m³/(MA · a) bestimmt. Dieser Kennwert ergibt sich aus dem mitarbeiterspezi-

fischen Holzeinsatz in Unternehmen der Möbelindustrie von 58 m³/(MA · a) und dem Restholz-

anfall von 27 % [148]. Auf diesem Weg erhält man das theoretische Potential.  

Das technische Potential berücksichtigt Lager und Transportverluste in Höhe von 5 %. Der 

Anteil des intern genutzten Restholzes beträgt ca. 57 % [152]. Daher sind ca. 43 % auf dem 

Markt verfügbar. Dies entspricht dem wirtschaftlichen Potential. Der spezifische Methangaser-

trag aus Industrierestholz beträgt 252,1 m³/tFM.  
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Das theoretische SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der Möbelindustrie ist in Ab-

bildung 4.47 dargestellt. Das theoretische SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der 

Möbelindustrie beträgt 60,5 Mio. m³/a. Daraus resultiert ein technisches SNG-Methangaspo-

tential von 57,4 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 

25 Mio. m³/a. Primär in Bayern, Baden-Württemberg und im Raum Osnabrück sind große Mö-

belhersteller angesiedelt. Demnach ist das Potential hier am größten.  

 

Abbildung 4.47:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der Möbelindust-
rie 

4.3.2.4 Papierindustrie 

Die Unternehmen der Papierindustrie verarbeiten Holzfaserstoffe zu Papier, Pappe und Kar-

ton. Im Jahr 2017 beträgt die Produktionsmenge an etwa 180 Standorten 23 Mio. t. Die dafür 

eingesetzten 10 Mio. m3 Rohstoffe sind vor allem schwaches Waldholz, Sägenebenprodukte 

und Altpapier. Holzstoff wird mittels mechanischer Verarbeitungsverfahren gewonnen, Zell-

stoff durch chemische Verfahren [146, 153].  

Im Verband Deutscher Papierfabriken e.V. (vdp) sind ca. 130 Unternehmen organisiert. Nach 

DBI-Recherche wird an zwei Dritteln der Standorte Papier und Zellstoff produziert. Die Diffe-

renz kommt dadurch zustande, dass mehrere Unternehmen an einem Standort produzieren 

und Speditionsunternehmen beinhaltet sind. Konnte bei der Recherche der Standorte keine 

Produktionsmenge gefunden werden und ist keine Produktionskennzahl in der DBI-Datenbank 

vorhanden, wurde die durchschnittliche Produktionsmenge von 141.250 t pro Unternehmen 

angenommen [154]. Insgesamt wurden etwa 64 % aller Produktionsstandorte mit einer Mitar-

beiterzahl über 20 recherchiert [155].  
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Als Nebenprodukt der Herstellung von Holz- und Zellstoff fällt Schwarzlauge an. Dies besteht 

vorwiegend aus Ligninbestandteilen, welche im Ausgangsmaterial (Holz) enthalten sind und 

für die Papierherstellung nicht genutzt werden können. Je kg Zellstoff fallen 2 kg Schwarz-

lauge an [34].  

In Deutschland werden jedes Jahr 2,4 Mio. t Zellstoff als Zwischenprodukt produziert, welche 

anschließend zu Papier weiterverarbeitet werden. In der DBI-Datenbank sind lediglich die Pro-

duktionsmengen für das Endprodukt Papier hinterlegt. Das Zwischenprodukt Zellstoff wird da-

her in Abhängigkeit der Papierproduktionsmenge auf die einzelnen Unternehmen verteilt. Die 

Gesamtmenge an produzierten Papiererzeugnissen beträgt 22,6 Mio. t/a [156]. Somit liegt das 

Verhältnis der in Deutschland produzierten Zellstoffmenge zur Gesamtproduktionsmenge von 

Papier, Karton und Pappe 1:9 (ca. 11 %). Der auf die Papierproduktion bezogene spezifische 

Kennwert beträgt daher 0,22 kg Schwarzlauge pro kg Papier, was dem theoretischen Potential 

entspricht. Abzüglich 5 % Lager- und Transportverluste ergibt sich das technische Potential. 

Ein Großteil der anfallenden Schwarzlauge (ca. 67 % [152]) wird bereits in den Unternehmen 

der Papierherstellung innerbetrieblich zur Deckung der Energienachfrage genutzt, wofür spe-

zielle Feuerungsanlagen entwickelt wurden [34]. Die übrigen 34 % sind daher auf dem Markt 

verfügbar und entsprechen dem nachhaltigen und wirtschaftlichen Potential. Der spezifische 

Methangasertrag aus Schwarzlauge beträgt 135,7 m3/tFM. 

In nachfolgender Abbildung 4.48 ist das Methangaspotential aus Schwarzlauge dargestellt. 

Das theoretische SNG-Methangaspotential aus der Papierindustrie beträgt 520,6 Mio. m³/a. 

Hieraus ergibt sich ein technisches SNG-Methangaspotential von 494,5 Mio. m³/a sowie ein 

wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 165,7 Mio. m³/a. Die Bundesländer Sachsen, 

Rheinland-Pfalz und Nordrhein-Westfalen weisen das größte Methangas-Potential aus 

Schwarzlauge auf. 
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Abbildung 4.48:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus der Papierindustrie 

4.3.2.5 Holzverpackungsindustrie 

Paletten und Packmittel werden von Unternehmen der Holzverpackungsindustrie hergestellt. 

Vor allem Fichte, Kiefer, Tanne und Buche werden als dimensionierte Holzteile oder als Holz-

werkstoff für die Herstellung von Paletten und Kisten eingesetzt. Der jährliche Holzbedarf der 

Branche liegt bei 6 Mio. m3 Holz [146, 157]. 

Die knapp 350 Mitglieder des Bundesverbands für Holzpackmittel, Paletten und Exportverpa-

ckung (HPE) e.V. bilden die Datengrundlage. Zusammen erwirtschaften die Mitglieder des 

HPE 80 % des Branchenumsatzes. Eine Kennzahl je Unternehmen konnte nicht recherchiert 

werden [157].  

Als Nebenprodukt bei der Herstellung von Holzverpackungen fällt Industrierestholz an. Da 

keine Kennzahlen vorliegen, kann die genaue Menge des Nebenproduktes nicht aus der Pro-

duktionsmenge der einzelnen Unternehmen ermittelt werden. Aus diesem Grund erfolgt eine 

Modellierung des Restholzanfalls über die durchschnittliche Mitarbeiteranzahl (MA) sowie in 

Abhängigkeit von der Rechtsform des jeweiligen Unternehmens. 

Laut dem Statistischen Bundesamt beträgt die Anzahl der Beschäftigten der Holzverpackungs-

industrie 7.740 Personen. Bei der Datenerfassung wurden Unternehmen berücksichtigt, wel-

che über 20 Personen beschäftigen. Die Anzahl der Unternehmen beträgt 170 [158].  

Die Anzahl der Mitglieder des HPE ist größer als die Anzahl der Unternehmen, welche vom 

Statistischen Bundesamt berücksichtigt werden. Diese nicht berücksichtigten Unternehmen 
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beschäftigen weniger als 20 Mitarbeiter und es wird für diese Unternehmen eine durchschnitt-

liche Mitarbeiteranzahl von 10 Mitarbeitern angenommen. Insgesamt sind somit bei den Un-

ternehmen der HPE 9.510 Beschäftigte angestellt.  

Der mitarbeiterspezifische Holzeinsatz der Unternehmen der Holzverpackungsindustrie be-

trägt 188 m³ Holz/(MA · a) und der Restholzanfall für einen holzbearbeitenden Betrieb (Schrei-

nerei) beträgt 24 % [148].  

Die sich daraus ergebende Gesamtmenge an Industrierestholz für die Mitglieder des HPE be-

trägt knapp 430.000 m³/a. Um eine Gleichverteilung dieser Menge über alle Unternehmen zu 

vermeiden, wird die Rechtsform als Unterscheidungskriterium herangezogen. Es wird zwi-

schen Einzelunternehmen (EA), Personengesellschaften (PE) und Kapitalgesellschaften (KA) 

unterschieden.  

Das Statistische Bundesamt veröffentlicht regelmäßig Umsatzzahlen von Handwerksunter-

nehmen nach der Rechtsform [159]. Es wird angenommen, dass die Verteilung des Umsatzes 

nach der Rechtsform der Verteilung der Produktionsmenge und somit des Restholzanfalls 

nach der Rechtsform entspricht (siehe Tabelle 4.29). In Spalte A ist der Umsatzanteil der Un-

ternehmen nach Rechtsform dargestellt. Diese Verteilung wird auf den Restholzanfall übertra-

gen (B). Nach der Anzahl der Holzverpackungsunternehmen je Rechtsform (C) ergibt sich der 

Restholzanfall je Unternehmen in Abhängigkeit von der Rechtsform. Dies entspricht dem the-

oretischen Potential. 

Tabelle 4.29: Restholzanfall je Unternehmen der Holzverpackungsindustrie in Abhängigkeit 
von der Rechtsform [148, 159] 
 

 A B C D 

Rechts-
form 

Anteil Umsatz 
am 

Gesamtumsatz 

Restholzanfall 
pro Rechts-
form in m³/a 

Anzahl an Un-
ternehmen pro 

Rechtsform 

Restholzanfall 
pro Unterneh-
men in m³/a 

EI 19% 82.714 85 973 

PE 23% 96.570 72 1.341 

KA 58% 249.808 190 1.315 

 

Das technische Potential wird durch Lager- und Transportverluste in Höhe von 5 % bestimmt. 

Da innerbetrieblich 25 % des Restholzes verwertet werden, sind auf dem Markt schließlich 

75 % des Restholzes als wirtschaftliches Potential verfügbar [152]. Der spezifische Methan-

gasertrag aus Industrierestholz beträgt 252,1 m3/tFM. 

Das theoretische SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der Holzverpackungsindust-

rie ist in Abbildung 4.49 dargestellt. Das theoretische SNG-Methangaspotential beträgt hier 

51,5 Mio. m³/a. Daraus resultiert ein technische SNG-Methangaspotential von 49 Mio. m³/a 

sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 36,7 Mio. m³/a. Hier wird deutlich, 

dass im Westen und Südwesten Deutschlands das Potential aufgrund der dort angesiedelten 

Industrie überdurchschnittlich hoch ist. Dies trifft auch auf logistisch wichtige Standorte wie 

Hamburg und Bremen zu, an denen ein hoher Bedarf an Holzverpackungen besteht. 
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Abbildung 4.49:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der Holzverpa-
ckungsindustrie 

4.3.2.6 Brettschichtholzindustrie 

Brettschichtholz, früher Leimholz oder Leimbalken genannt, besteht aus mindestens drei fa-

serparallel miteinander verklebten Brettern oder Brettlamellen und wird standardmäßig aus 

Fichtenholz gefertigt [160].  

Die Hersteller von geklebten konstruktiven Vollholzprodukten wie Brettschichtholz, Brettsperr-

holz, Balkenschichtholz, Furnierschichtholz und geklebten Verbindungen sind in der Studien-

gemeinschaft Holzleimbau e.V. organisiert, welche jährlich ein Herstellerverzeichnis veröffent-

licht [160]. Dieses beinhaltet neben den Standorten der Brettschichtholzindustrie Qualitäts-

standards und Kennwerte von Brettschichtholz. Die darin aufgeführten knapp 40 Unternehmen 

dienen als Datenbasis für die Berechnung des Methangasertrags aus Resthölzern der Brett-

schichtholzindustrie. Für diese Unternehmen wurde zusätzlich die Mitarbeiterzahl recherchiert. 

Es wird angenommen, dass alle Brettschichtholzhersteller in der Studiengemeinschaft Holz-

leimbau e.V. organisiert sind und somit alle Unternehmen der Branche recherchiert sind. 

Beim Einschnitt und Hobeln des Brettschicht-Rohholzes fällt Restholz an. Kennzahlen zur Pro-

duktionsmenge oder zum spezifischen Restholzanfall stehen für die recherchierten Unterneh-

men und auch für die Brettschichtholzbranche nicht zur Verfügung. Deshalb gilt die Annahme, 

dass die Bearbeitung von Rohholz zur Herstellung von Brettschichtholz mit der Holz-bearbei-

tung in Schreinereien vergleichbar ist und diese Kennzahlen übernommen werden können.  
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Zum einen wurden ein Holzeinsatz von knapp 60 m³/(MA · a) und ein Restholzanteil von 23 % 

bestimmt, womit sich  ein Restholzanfall von etwa 13 m³/(MA · a) [148]. Zum anderen wurde 

ein Restholzanfall von 2,8 – 13 m³/(MA · a) mit dem Mittelwert knapp 8 m³/(MA · a) recher-

chiert. Für die vorliegende Studie wurde der Mittelwert aus beiden Quellen als spezifischer 

Restholzanfall angenommen. Dieser beträgt etwa 10,6 m³/(MA · a) und bestimmt das theore-

tische Potential.  

Die Lager und Transportverluste werden mit 5 % angenommen, womit das technische Poten-

tial berechnet wird. Der Restholzanteil von ca. 30 % wird in Unternehmen intern verwertet, 

womit 70 % als wirtschaftliches Potential auf dem Markt verfügbar sind. Der spezifische Me-

thangasertrag aus Industrierestholz beträgt 252,1 m³/tFM.  

Abbildung 4.50 zeigt das theoretische SNG-Methangaspotential aus Restholz der Brettschicht-

holzindustrie. Das theoretische SNG-Methangaspotential mit 10,4 Mio. m³/a ist hauptsächlich 

im Süden Deutschlands zu finden, ist aber im Vergleich zu den Methangaserträgen anderer 

holzverarbeitender Industrien gering. Das technische SNG-Methangaspotential beträgt 

9,9 Mio. m³/a. Das daraus resultierende wirtschaftliche SNG-Methangaspotential beträgt 

6,9 Mio. m³/a. 

 

Abbildung 4.50:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Industrierestholz der Brettschicht-
holzindustrie 

4.3.2.7 Zusammenfassung Industrie 

Der Methangasertrag aus Restholz der holzverarbeitenden Industrie in Deutschland ist in Ab-

bildung 4.51 dargestellt. Das theoretische SNG-Methangaspotential beträgt 2,3 Mrd. m³/a. Der 
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größte Anteil mit zwei Dritteln stammt aus der Sägeindustrie, gefolgt von der Papierindustrie 

(23 %) und der Holzwerkstoff-industrie (6 %). Die Möbelindustrie, Holzverpackungsindustrie 

und Brettschichtholzindustrie bilden zusammen den geringsten Anteil des gesamten SNG-Me-

thangaspotentials des Industrierestholzes mit 5 %. In Abbildung 4.52 sind die jeweiligen An-

teile für das theoretische Potential dargestellt.  

Das technische Potential beträgt 2,2 Mrd. m3/a. Das wirtschaftliche Potential wird durch die 

unternehmensinterne Nutzung der Biomassen deutlich auf 388,2 Mio. m3/a geschmälert. 

 

Abbildung 4.51:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Restholz des Sektors Industrie 

In Abbildung 4.51 ist zu erkennen, dass in allen Bundesländern ein SNG-Methangaspotential 

vorhanden ist, dieses jedoch in Mecklenburg-Vorpommern und Brandenburg aufgrund weni-

ger Standorte der holzverarbeitenden Industrie gering ist. Einzelne Standorte mit überdurch-

schnittlich großem Potential, wie Unternehmen der Sägeindustrie, sind gut zu erkennen.  
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Abbildung 4.52:  Verteilung des theoretischen SNG-Methangaspotentials aus Restholz der holz-
verarbeitenden Industrie 

4.3.3 Gewerbliche Reststoffe 

Neben den großen holzverarbeitenden Unternehmen im Sektor Industrie gibt es kleine ge-

werbliche Handwerksunternehmen, die Hölzer verarbeiten. Zahlreiche Berufsfelder haben sich 

etabliert. In dieser Arbeit wird zwischen Tischlereien und Zimmereien unterschieden (siehe 

Abbildung 4.53). 

 

Abbildung 4.53:  Übersicht zu den gewerblichen Biomassen zur Erzeugung von SNG 

4.3.3.1 Tischlereigewerbe 

Die Berufe Tischler bzw. Schreiner sind klassische Handwerksberufe. Der Innenausbau und 

der Möbelbau sind Schwerpunkte dieser Branche. Im Jahr 2015 beschäftigten knapp 

32.000 Unternehmen über 200.000 Personen [146, 161].  

Bei der Bearbeitung von Holz in Tischlereien fällt Restholz an. Der Restholzanfall aller recher-

chierten Tischlereien (RHTischlereien) wird bestimmt über das Produkt aus der Anzahl an recher-

chierten Tischlereien in Deutschland und dem Restholzanfall von 46,75 tFM/(Unternehmen · a) 

[162]:  

Wie in Kapitel 4.3.2.5 beschrieben wir auch hier die Menge an Restholz in Abhängigkeit von 

der Rechtsform auf die einzelnen Unternehmen aufgeteilt (siehe Tabelle 4.30 ). Dies entspricht 

dem theoretischen Potential je Unternehmen.  
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Tabelle 4.30:  Restholzanfall je Tischlereiunternehmen in Abhängigkeit von der Rechtsform 
[148, 159] 
 

 A B C D 

Rechts-
form 

Anteil Umsatz 
am 

Gesamtumsatz 

Restholzanfall 
pro Rechts-
form in m³/a 

Anzahl an Un-
ternehmen pro 

Rechtsform 

Restholzanfall 
pro Unterneh-
men in m³/a 

EI3 19% 240.975 23.072 10 

PE3 23% 281.342 835 337 

KA3 58% 727.778 2.833 257 

 

Abzüglich 5 % Lager- und Transportverluste erhält man das technische Potential. Der Anteil 

von ca. 80 % wird energetisch oder stofflich verwertet [162] und knapp 20 % stehen als wirt-

schaftliches Potential zur Verfügung. Der spezifische Methangasertrag für Industrierestholz 

beträgt 252,1 m³/tFM. 

Das theoretische SNG-Methangaspotential aus Restholz des Tischlereigewerbes ist in Abbil-

dung 4.54 dargestellt. Das theoretische Potential der einzelnen Standorte ist über Landkreise 

aufsummiert auf der Karte zu sehen. In Nordrhein-Westfahlen ist das größte Potential zu be-

obachten. Insgesamt beträgt das theoretische SNG-Methangaspotential aus Restholz des 

Tischlereigewerbes 314,7 Mio. m³/a. Daraus resultiert technisches SNG-Methangaspotential 

von 298,9 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 57,2 Mio. m³/a.  

                                                
3 EI = Einzelunternehmen, PE = Personengesellschaft, KA = Kapitalgesellschaft 
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Abbildung 4.54 :theoretisches SNG-Methangaspotential aus Restholz des Tischlereigewerbes 

4.3.3.2 Zimmereigewerbe 

Das Zimmererhandwerk ist der Sparte Zimmerei- und Ingenieurholzbau zugeordnet. Die Er-

richtung von Dachstühlen gehört zu den Hauptaufgaben der Unternehmen, aber auch Aufga-

ben wie umfassende Baudienstleistungen oder die Errichtung kompletter Holzhäuser werden 

angeboten. Im Jahr 2016 gab es laut dem Statistischen Bundesamt ca. 11.000 Unternehmen 

mit etwa 66.000 Beschäftigten in Deutschland [146, 163].  

Das Restholz, welches bei der Holzbearbeitung in Zimmereien anfällt, kann zur Methanerzeu-

gung in SNG-Anlagen genutzt werden. Die Gesamtmenge an Restholz in Deutschland (RHZi-

mereien) wird über die Anzahl der recherchierten Zimmereien und dem Restholzanfall von 

15,67 tFM/(Unternehmen · a) bestimmt [162].  

Die Verteilung erfolgt wie in Kapitel 4.3.2.5 beschrieben in Abhängigkeit von der Rechtsform 

der Unternehmen. Dies ist in Tabelle 4.31 dargestellt und führt zum theoretischen Potential. 
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Tabelle 4.31:  Restholzanfall je Zimmereiunternehmen in Abhängigkeit von der Rechtsform 
[148, 159] 

 A B   C D 

Rechts-
form 

Anteil Umsatz 
am 

Gesamtumsatz 

Restholzanfall 
pro Rechts-
form in m³/a 

Anzahl an Un-
ternehmen pro 

Rechtsform 

Restholzanfall 
pro Unterneh-
men in m³/a 

EI4 19% 51.580 13.612 4 

PE4 23% 60.221 2.723 22 

KA4 58% 155.780 741 210 

 

Das technische Potential wird abzüglich 5 % Lager- und Transportverluste bestimmt. 43 % des 

Restholzes werden für Heizzwecke energetisch direkt in den Unternehmen genutzt und die 

übrigen 57 % stehen zur freien Verfügung und führen zum wirtschaftlichen Potential. Der spe-

zifische Methangasertrag aus Industrierestholz beträgt 252,1 m3/tFM. 

Für Deutschland beträgt das theoretische SNG-Methangaspotential aus Restholz des Zim-

mereigewerbes 161,3 Mio. m3/a (siehe Abbildung 4.55) Das technische SNG-Methangaspo-

tential beträgt 153,2 Mio. m³/a, womit ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 

88 Mio. m³/a resultiert. Für die Kartendarstellung wurde das theoretische Potential der einzel-

nen Standorte über Landkreise aufsummiert. 

 

                                                
4 EI = Einzelunternehmen, PE = Personengesellschaft, KA = Kapitalgesellschaft 
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Abbildung 4.55:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Restholz des Zimmereigewerbes 

4.3.3.3 Zusammenfassung Gewerbe 

Das Methangaspotential aus Restholz des holzverarbeitenden Gewerbes ist in Abbildung 4.56 

dargestellt. Das theoretische SNG-Methangaspotential beträgt 475,9 Mio. m3/a, woraus ein 

technisches SNG-Methangaspotential von 452,2 Mio. m³/a resultiert. Bei dem theoretischen 

und technischen Potential dominiert der Anteil aus den Tischlereiunternehmen den Methan-

gasertrag mit ca. 66 %. Dahingegen stammt beim wirtschaftlichen SNG-Methangaspotential 

(145,2 Mio m³/a) der größte Anteil des Methanertrags mit 61 % aus den Zimmereiunterneh-

men. 

Die 38.000 recherchierten Standorte des holzverarbeitenden Gewerbes sind über ganz 

Deutschland verteilt. Die Großstädte sowie der Westen Deutschlands weisen ein hohes Me-

thangaspotential auf. Der vergleichsweise dünn besiedelte Nord-Osten hingegen besitzt ein 

geringes Potential. 
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Abbildung 4.56:  theoretisches Methangaspotential aus Restholz des Sektors Gewerbe 

4.3.4 Kommunale Abfälle und Gehölzpflege 

Pflegemaßnahmen an Bäumen und Gehölzen führen zu einem Aufkommen an Grünabfällen. 

Öffentlich-rechtliche Entsorgungsträger sind für den Pflegeschnitt und die Sammlung verant-

wortlich. Diese Abfälle sind dem Abfallschlüssel 20 02 01 der Europäischen Abfallverzeichnis-

Verordnung als biologisch abbaubare Abfälle zugeordnet [164].  

Biologisch abbaubare Abfälle sind nach Bioabfallverordnung [165] 

 Biologisch abbaubare Garten- und Parkabfälle 

 Biologisch abbaubare Friedhofsabfälle 

 Gehölzrodungsrückstände 

 Landschaftspflegeabfälle 

 Pflanzliche Abfälle aus der Gewässerunterhaltung 

 Pflanzliche Bestandteile des Treibsels (auf Meer oder Binnengewässern treibende Bi-

omasse) 

475,9
452,2

145,2

0,0

50,0

100,0

150,0

200,0

250,0

300,0

350,0

400,0

450,0

500,0

M
e

th
a

n
g

a
s
e
rt

ra
g

 in
 M

io
. 

m
³/

a

SNG-Methangaspotential 
aus Restholz des Sektors 

Gewerbe

Zimmereigewerbe

Tischlereigewerbe



   

 Analyse der einzelnen Potentiale (AP 3) | 133 

Es wird zwischen krautigen Grünabfällen (Gras- und Heckenschnitt) und holzigen Grünabfäl-

len (Ast- und Strauchwerk) unterschieden [166], wobei ausschließlich holzartige Abfälle in die-

ser Arbeit betrachtet werden. Die folgenden Biomassen werden daher als holzartige, kommu-

nale Grünabfälle bezeichnet und sind in Abbildung 4.57 dargestellt 

 

Abbildung 4.57:  Übersicht zu den kommunalen Biomassen zur Erzeugung von SNG 

4.3.4.1 Holzartige Grünabfälle 

Die Datenbasis für die Bestimmung der Menge holzartiger Haushaltsabfälle bildet die Statistik 

der öffentlich-rechtlichen Abfallentsorgung. Die Statistischen Ämter des Bundes und der Län-

der veröffentlichen jährlich das Aufkommen an Haushaltsabfällen auf Landkreisebene [167]. 

Für diese Studie wurde auf die Statistik für das Jahr 2015 zurückgegriffen. Für diese Studie 

wurde auf die Statistik für das Jahr 2015 zurückgegriffen. Da für einige Landkreise die Abfall-

zahlen zur Veröffentlichung der Statistik noch nicht vorlagen, wurden bei diesen die Abfallsta-

tistiken von 2014 bzw. 2011 berücksichtigt. 

Der Anteil holzartiger Grünabfälle an der veröffentlichten Menge biologisch abbaubarer Gar-

ten- und Parkabfälle beträgt 70 % und bestimmt das theoretische Potential [168]. 30 % sind 

krautig und können beispielsweise in Biogas-Anlagen energetisch verwertet werden [2].  

Die Verluste für Bergung, Lagerung und Transport werden mit 20 % angenommen und defi-

nieren das technische Potential. Da keine weiteren Nutzungsrestriktionen für Grünabfälle auf-

treten, entspricht das technische Potential dem wirtschaftlichen Potential. Der spezifische Me-

thangasertrag aus holzartigen Grünabfällen der Haushalte beträgt 150,3 m3/tFM. 

In Abbildung 4.58 ist das SNG-Methangaspotential aus holzartigen Grünabfällen zu sehen. 

Das theoretische SNG-Methangaspotential beträgt 537,3 Mio. m3/a. Das technische entspricht 

dem wirtschaftlichen SNG-Methangaspotential und liegt bei 429,9 Mio. m³/a. Da es sich bei 

den oben genannten Abfallzahlen um Landkreisdaten handelt, werden diese auf der Karte 

flächenspezifisch dargestellt. Somit wird eine Überbewertung großer Landkreise vermieden. 
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#  

Abbildung 4.58:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus holzartigen Grünabfällen 

4.3.4.2 Altholz 

Unter Altholz wird Holz verstanden, welches bereits einem Verwendungszweck zugeführt 

wurde und als Abfall anfällt. Es handelt sich um Gebrauchtholz aus Baumaßnahmen, der stoff-

lichen Nutzung (Altmöbel und Verpackungen) und einem Teil Industrierestholz und wird auf 

Werkstoffhöfen gesammelt [169].  

Der Verwertungsweg der Althölzer ist abhängig von den im Holz enthaltenen Verunreinigun-

gen. Je nach Art der vorherigen Nutzung sind dies Lacke, Holzschutzmittel oder Beschichtun-

gen [170]. Das Umweltbundesamt sieht dabei vor, dass Altholz zunächst in verschiedenen 

Stufen stofflich genutzt werden soll, bevor es energetisch umgesetzt wird. 

Der Anfall von Altholz ist starken regionalen Schwankungen unterworfen und hängt von der 

Einwohnerdichte, dem Wohlstand, der Industriedichte, der Bautätigkeit und einer Vielzahl wei-

terer Einflussgrößen ab. Im Durchschnitt beträgt der Anfall von Altholz 95 kgFM/(Einwoh-

ner · a) in Deutschland [34]. Die Einwohnerzahlen für das Jahr 2015 werden auf Landkreis-

ebene der DBI-Datenbank entnommen. Diese Zahlen basieren auf Daten des statistischen 

Bundesamtes. 

Das Gesamtaufkommen von Altholz lässt sich unterteilen in Siedlungsabfälle, Verpackungs-

abfälle, Bauabfälle und Abfälle der Holzindustrie. Die Verteilung des Altholzaufkommens nach 

den Nutzungspfaden ist in Abbildung 4.59 dargestellt. Demnach sind 30,8 % des Altholzauf-

kommens der Holzindustrie zuzuordnen [171]. Diese Holzmenge wurde bereits in Kapitel 4.3.2 

als Industrierestholz berücksichtigt. Daher wird dieser Anteil vom einwohnerspezifischen Alt-

holzanfall abgezogen. Das theoretische Potential berechnet sich dementsprechend aus dem 

Altholzanfall von 65,7 kgFM/(Einwohner · a) und den Einwohnerzahlen auf Landkreisebene. 
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Abbildung 4.59: Verteilung des Altholzaufkommens nach Nutzungspfaden [171] 

Das technische Potential berücksichtigt Bergungs-, Lager- und Transportverluste in Höhe von 

20 %. Ein Drittel der anfallenden Altholzmenge wird aufbereitet und einer erneuten stofflichen 

Nutzung, zum Großteil in der Holzwerkstoffindustrie, zugeführt [34]. Demzufolge bilden 66 % 

des technischen Potentials das wirtschaftliche Potential. Der spezifische Methangasertrag be-

trägt 243,61 m3/tFM.  

Das theoretische SNG-Methangaspotential aus Altholz ist in Abbildung 4.60 dargestellt und 

beträgt 1.316 Mio. m³/a. Hieraus resultiert ein technisches SNG-Methangaspotential von 

1.052,8 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 701,9 Mio. m³/a. 

Da der Altholzanfall über die Einwohnerzahl berechnet wurde, korreliert das Potential mit der 

Einwohnerdichte. Die Großstädte und das dicht besiedelte Ruhrgebiet weisen daher einen 

hohen Ertrag auf. 
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Abbildung 4.60: theoretisches SNG-Methangaspotential aus Altholz 

4.3.4.3 Straßenbegleitholz 

Straßenbegleitholz ist Holz, welches bei der Straßenpflege anfällt. Dies umfasst meist feinäs-

tiges Material von den Mittel- und Trennstreifen sowie dem Straßenrand. Die Gehölzpflege, 

die zur Sicherung des öffentlichen Verkehrs dient, führen die zuständigen Autobahnmeisterei-

en, Straßenmeistereien, die städtischen Betriebshöfe oder beauftragte Fremdunternehmen 

alle 3 bis 10 Jahre durch [34].  

Das Straßenbegleitholz wird auf Grüngutsammelplätzen der Straßen- und Autobahnmeiste-

reien gesammelt. Zu diesen Standorten wird entsprechend das SNG-Potential zugeordnet. Die 

über die Ortsdienst Media GmbH recherchierte Anzahl an Straßenmeistereien beträgt knapp 

570 und die der Autobahnmeistereien 175.  

In Deutschland gibt es laut dem Statistischen Bundesamt insgesamt 230.000 km Straßen des 

überörtlichen Verkehrs [104]. Diese übergeordneten Meistereien übernehmen Pflegeaufgaben 

der Straßen- und Autobahnmeistereien.  

Zur Regionalisierung des deutschen Straßennetzes wird auf die DBI-Datenbank zurückgegrif-

fen. Damit das Methangaspotential aus Straßenbegleitholz berechnet werden kann, wurden 

die Straßentypen entweder den Straßenmeistereien oder den Autobahnmeistereien zugeord-

net. Die Mischform Straßen- und Autobahnmeisterei ist bei beiden Meistereiarten vertreten.  
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Die Zuordnung einer Straße zu einer Straßen-/Autobahnmeisterei erfolgt über die Bestimmung 

der Meisterei, mit dem geringsten Abstand. Die Menge des anfallenden Straßenbegleit-holzes 

ist abhängig von der Straßenart, der Grünstreifenbreite und der Bepflanzungsdichte.  

Für Autobahnen beträgt der spezifische Holzanfall 3,5 tFM(km · a) und für Bundes-, Landes- 

und Kreisstraßen 1,55 tFM/(km · a) [34, 133]. Dies entspricht dem theoretischen Potential. Nur 

ein Teil des Straßenbegleitholzes wird abgefahren. 55 % verbleiben am Straßenrand und wer-

den vor Ort kompostiert [34]. Zudem werden Lager- und Transportverluste in Höhe von 5 % 

angenommen. Das technische Potential ist demnach mit einem Gesamtverlust von 60 % be-

haftet.  

Es existieren keine Restriktionen aufgrund von Wirtschaftlichkeitsaspekten [133]. Somit ent-

spricht das wirtschaftliche Potential dem technischen Potential. Der spezifische Methangaser-

trag aus Straßenbegleitholz beträgt 152,4 m³/tFM.  

Das SNG-Methangaspotential aus Autobahnbegleitholz und Straßenbegleitholz wird separat 

dargestellt. In Abbildung 4.61 ist das theoretische SNG-Methangaspotential aus Autobahnbe-

gleitholz zu sehen. Mit einem theoretischen SNG-Methangaspotential von 8,3 Mio. m3/a fällt 

es gering aus. Daraus resultiert ein technisches wie auch wirtschaftliches SNG-Methangaspo-

tential von 5 Mio. m³/a. Aufgrund des dichten Autobahn-Straßennetzes in Nordrhein-Westfah-

len ist hier das Potential am größten. 

Das SNG-Methangaspotential aus Straßenbegleitholz ist in Abbildung 4.62 zu sehen und be-

trägt theoretisch 59,7 Mio. m3/a. Damit ist das Potential höher im Vergleich zum Autobahnbe-

gleitholz. Dies liegt an der großen Anzahl an Straßenmeistereien, welche über ganz Deutsch-

land verteilt sind. Das technische wie auch wirtschaftliche SNG-Methangaspotential beträgt 

35,8 Mio. m³/a. 
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Abbildung 4.61:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Autobahnbegleitholz 
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Abbildung 4.62:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Straßenbegleitholz 

4.3.4.4 Gehölze in der freien Landschaft 

Landschaftspflegeholz aus der freien Landschaft fällt da an, wo Gebüsche und Gehölzauf-

wüchse beschnitten werden. In Abbildung 4.63 sind die in dieser Arbeit berücksichtigten Land-

schaftstypen und Aufwüchse dargestellt. 

 

Abbildung 4.63:  Übersicht der Gehölze in der freien Landschaft 

Um Überalterung und Nährstoffanreicherung zu vermeiden, ist ein regelmäßiger Rückschnitt 

der Gehölze in der freien Landschaft aller 10 bis 20 Jahre sinnvoll. Der größte Teil der Land-

schaftspflegehölzer wird derzeit nicht genutzt. Meist erfolgt eine Verbrennung oder Häckse-

lung vor Ort. Bei letzterem verbleibt die Biomasse auf der Fläche [34].  

Die Menge des Landschaftspflegeholzes, welches auf den oben genannten Landschaftstypen 

anfällt, wird über flächenspezifische Kennwerte bestimmt. Das theoretische Potential berech-

net sich aus dem Produkt der Fläche mit dem jeweiligen Kennwert. Bei Wallhecken wird die 

Länge als bestimmender Faktor berücksichtigt. Das technische Potential wird durch Bergungs-

raten, Lager- und Transportverluste geschmälert. Die flächenspezifischen Kennwerte und die 

technischen Verluste sind in Tabelle 4.32 dargestellt. 
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Tabelle 4.32: spezifische Kennwerte und technische Verluste für Gehölze in der freien Land-
schaft [34, 172] 

Landschaftstyp spezifischer Kennwert technische Verluste 

Heidelandschaften 3  tFM/(ha*a) 50 % 

Wallhecken 3,25 kgFM/(m*a) 50 % 

Buschland 5 tFM/(ha*a) 50 % 

Feuchtgebiete 3 tFM/(ha*a) 80 % 

 

Das nachhaltige Potential berücksichtigt Restriktionen aufgrund des Naturschutzes, da in die-

sen die Nutzung der Biomasse untersagt ist. Dies entspricht auch dem wirtschaftlichen Poten-

tial. Der spezifische Methangasertrag aus Landschaftspflegeholz beträgt 150,3 m3/tFM.  

Das theoretische SNG-Methangaspotential aus Gehölzen der freien Landschaft ist in Abbil-

dung 4.64 dargestellt. Es sind generell eher kleine Flächen, welche über ganz Deutschland 

verteilt liegen und einen geringen Methangasertrag aufweisen. Das theoretische SNG-Me-

thangaspotential aus Gehölzen der freien Landschaft beträgt 318 Mio. m³/a. Daraus resultiert 

ein technisches SNG-Methangaspotential von 183,3 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches 

SNG-Methangaspotential von 124,7 Mio. m³/a. 

 

  

Abbildung 4.64:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Gehölzen der freien Landschaft 
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4.3.4.5 Zusammenfassung Kommune 

Das theoretische SNG-Methangaspotential aus kommunal gesammelten Hölzern ist in Abbil-

dung 4.65 zu sehen. Das theoretische SNG-Methangaspotential kommunal gesammelter Höl-

zer beträgt 2,3 Mrd. m3/a. Großstädte und dicht besiedelte Gebiete, wie das Ruhrgebiet, wei-

sen aufgrund der hohen Einwohnerzahlen hohe Grünabfall- und Altholzmengen und damit 

hohe SNG-Potentiale auf. Das technische SNG-Methangaspotential liegt bei 1,8 Mrd. m³/a, 

woraus ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 1,3 Mrd. m³/a resultiert.  

 

 

Abbildung 4.65: theoretisches SNG-Methangaspotential aus kommunal gesammelten Hölzern 

Altholz verursacht mit einem Anteil von 59 % mehr als die Hälfte des SNG-Methangaspotenti-

als aus kommunalen Reststoffen. Es folgen die holzartigen Grünabfälle mit 24 % und die Ge-

hölze der freien Landschaft mit 14 %. Das Straßenbegleitholz geht mit einem Anteil von 3 % 

ein. Diese Verteilung ist in Abbildung 4.66 dargestellt. 
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Abbildung 4.66: Verteilung des theoretischen SNG-Methangaspotentials aus kommunalem 
Restholz 

4.3.5 Land- und Forstwirtschaftliche Rückstände und Energiepflanzen 

Die Bewirtschaftung des Waldes führt zu einem Rohholzaufkommen, welches auf vielfältige 

Art genutzt werden kann. Neben den forstwirtschaftlichen Erzeugnissen können zudem auf 

landwirtschaftlichen Flächen holzartige Biomassen gewonnen werden. In Abbildung 4.67 sind 

die in dieser Arbeit betrachteten Biomassen dargestellt. 

 

Abbildung 4.67:  Übersicht zu den Land- und Forstwirtschaftlichen Biomassen zur Erzeugung 
von SNG  

4.3.5.1 Waldholz 

Die Waldfläche in Deutschland beträgt nach der Bundeswaldinventur des Jahres 2012 ca. 

11,4 Mio. ha und nimmt damit ein Drittel der Gesamtfläche Deutschlands ein. Auf diesen Flä-

chen ist ein Gesamtvorrat von 3,7 Mrd. m³ Holz vorhanden. Da eine nachhaltige Nutzung die-

ses Vorrats angestrebt ist, wird weniger Holz forstwirtschaftlich genutzt, als nachwächst. Zwi-

schen 2002 und 2012 ist der Holzvorrat dadurch bereits um 7 % angestiegen [145, 173].  

Der durchschnittliche Waldzuwachs nach Bundesländern ist in Tabelle 4.33 dargestellt. Es 

wird zwischen Laub- und Nadelbäumen unterschieden. Der durchschnittliche Gesamtzuwachs 

aller Baumarten wird als Kennwert für den Mischwald verwendet. 

24%

59%

3%
14%

holzartige Grünabfälle

Altholz

Straßenbegleitholz

Gehölze in der freien
Landschaft



   

 Analyse der einzelnen Potentiale (AP 3) | 143 

Tabelle 4.33: Waldzuwachs in Abhängigkeit von der Baumart und Bundesland [174] 

Bundesland Einheit Laub-
bäume 

Nadel-
bäume 

alle Baumarten 

Baden-Württemberg [m³/ha*a] 9,02 14,31 11,74 

Bayern [m³/ha*a] 9,19 13,04 11,57 

Brandenburg + Berlin [m³/ha*a] 7,75 10,91 10,07 

Hessen [m³/ha*a] 9,06 14,05 10,90 

Mecklenburg-Vorpommern [m³/ha*a] 8,45 12,05 10,14 

Niedersachsen [m³/ha*a] 8,89 11,84 10,32 

Nordrhein-Westfalen [m³/ha*a] 8,07 14,56 10,73 

Rheinland-Pfalz [m³/ha*a] 8,33 13,87 10,42 

Saarland [m³/ha*a] 9,31 16,97 11,08 

Sachsen [m³/ha*a] 7,83 12,57 10,89 

Sachsen-Anhalt [m³/ha*a] 7,28 11,12 9,30 

Schleswig-Holstein [m³/ha*a] 9,54 13,66 10,91 

Thüringen [m³/ha*a] 9,14 12,41 10,89 

Hamburg + Bremen [m³/ha*a] 8,26 10,71 8,66 

Deutschland [m³/ha*a] 8,68 12,81 10,85 

 

Dieser Zuwachs wird aufgrund unterschiedlicher Nutzungspfade anteilig dem neu entstande-

nen Totholz und den einzelnen Baumkompartimenten (Baumbestandteile) zugeordnet. Als 

Totholz bezeichnet man abgestorbene, stehende oder umgefallene Bäume oder Teile davon, 

wie einzelne tote Äste oder Baumstümpfe [175].  

Der Anteil der einzelnen Baumkompartimente am Nicht-Totholz ist abhängig von der Baum-

art. Für Laubwald wird der Mittelwert aus Eiche und Buche angenommen und für Nadelwald 

der Mittelwert aus Fichte und Kiefer. Für Mischwald wird der Mittelwert aus Laub- und Nadel-

holz genutzt In Tabelle 4.34 sind die einzelnen Baumkompartimente dargestellt. 

Tabelle 4.34: Baumkompartimente in Abhängigkeit von der Baumart [176] 

Kompartimente Eiche Buche Fichte Kiefer Nadelwald Laubwald Mischwald 

Derbholz 68,9% 76,3% 67,9% 70,9% 69,4% 72,6% 71,0% 

Derbrinde 9,6% 4,7% 6,7% 8,3% 7,5% 7,2% 7,3% 

Reisig und Äste 18,8% 17,5% 16,7% 18,0% 17,4% 18,2% 17,8% 

Nadeln/Blätter 2,6% 1,7% 9,4% 4,9% 7,2% 2,2% 4,7% 

 

Derbholz ist der wichtigste Rohstoff aus der Forstwirtschaft. Zum einen wird es in den Unter-

nehmen der Holzindustrie weiterverarbeitet. Der dafür genutzte Anteil beträgt etwa 66 % des 

Gesamtaufkommens [145]. Zum anderen wird Derbholz energetisch in Heizkraftwerken ge-

nutzt. Das Methangaspotential aus industriell verarbeitetem Holz wird in Kapitel 4.3.2 beschrie-

ben und wird daher vorab von der Menge Derbholz abgezogen.  

Aus Tabelle 4.33 und Tabelle 4.34 ergeben sich die Zuwächse je Baumkompartiment und 

Bundesland. In den Zuwächsen ist der Totholzanteil inbegriffen. Vom Derbholzanteil wird der 

oben genannte Prozentsatz abgezogen. Dies ergibt zusammen das theoretische Potential. 

Das technische Potential berücksichtigt Lager- und Transportverluste in Höhe von 5 % [177] 

sowie das nachhaltige Potential Restriktionen aufgrund des Naturschutzes. Weiterhin verbleibt 

Biomasse aufgrund der Nährstoffbilanz im Wald. Für die einzelnen Biomassen werden fol-

gende Verluste angesetzt, welche zum wirtschaftlichen Potential führen: 
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 Derbholz: 0 % (keine Restriktionen) 

 Reisig Äste: 55 % verbleibt im Wald [177] 

 Rinde: 20 % verbleibt im Wald [eigene Annahme] 

 Nadeln/Blätter: 55 % verbleibt im Wald [177] 

 Totholz: 100 % verbleibt im Wald [175] 

Der spezifische Methangasertrag aus Waldholz beträgt 158,4 m3/tFM.  

In Abbildung 4.68 ist das theoretische SNG-Methangaspotential aus Waldholz zu sehen. Es 

setzt sich aus nicht industriell genutztem Derbholz, Reisig und Äste, Rinde, Nadeln/Blätter und 

Totholz zusammen. Insgesamt ist in Deutschland ein theoretisches SNG-Methangaspotential 

von 8.945,2 Mio. m3/a verfügbar. Daraus resultiert ein technisches SNG-Methangaspotential 

von 8.497,9 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 

4.978,7 Mio. m³/a.  

 

 

Abbildung 4.68: theoretisches SNG-Methangaspotential aus Waldholz 

4.3.5.2 Stroh 

Als Stroh bezeichnet man den Ernterückstand, welcher bei der landwirtschaftlichen Produktion 

von Getreide, Ölsaaten, Körnerleguminosen und Körnermais anfällt [34]. Grundsätzlich kann 

Stroh als Energieträger genutzt werden. Der hohe Wassergehalt einiger Strohsorten führt je-

doch zu einer Vernachlässigung, da diese schlecht gelagert werden können. Dies betrifft Mais- 
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und Rapsstroh mit einem Wassergehalt von über 50 % [34], bei denen eine Verwertung in 

Biogasanlagen zu favorisieren ist. In dieser Studie wird Getreidestroh der Kulturpflanzen Wei-

zen, Gerste, Hafer, Roggen und Triticale berücksichtigt. 

Der Anteil der anfallenden Strohmenge wird über das jeweilige Korn-zu-Stroh-Verhältnis aus  

Tabelle 4.35 berechnet. Das Korn-zu-Stroh-Verhältnis ist der Quotient aus der Menge des 

Haupternteprodukts zur Strohmenge. Das Produkt aus Ernteertrag und Korn-zu-Stroh-Verhält-

nis entspricht dem theoretischen Potential. 

Tabelle 4.35:  Korn-Stroh-Verhältnis nach Haupternteprodukt [178] 

 

 

 

 

Bei der Bergung von Stroh treten unvermeidliche Bergungsverluste auf. Diese betragen ca. 

30 % [179]. Daher können nur ca. 70 % der gesamten Strohmenge geborgen werden, was 

dem technischen Potential entspricht. Das nachhaltige Potential ist dadurch gekennzeichnet, 

dass eine landwirtschaftliche Nutzung der Ackerflächen in Naturschutzgebieten nicht gestattet 

ist. Zudem wird ein Anteil der Strohmenge aufgrund der Humusbilanz auf dem Feld belassen 

oder als Einstreu in Ställen verwendet. Zusammengefasst stehen 50 % des technischen Po-

tentials als wirtschaftliches Potential zur Verfügung. Der spezifische Methangaser-trag aus 

Stroh beträgt 243,9 m³/tFM.  

Stroh besitzt ein theoretisches SNG-Methangaspotential von 7.770 Mio. m3/a und liegt damit 

in der gleichen Größenordnung wie Waldholz. Aufgrund niedriger Bergungsraten und ander-

weitigen Nutzungsmöglichkeiten reduziert sich dieses theoretische Potential auf ein techni-

sches SNG-Methangaspotential von 5.808,6 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftlich nutzbares 

SNG-Methangaspotential von 2.716 Mio. m3/a. In Abbildung 4.69 ist das theoretische SNG-

Methangaspotential aus Stroh dargestellt. 

Haupternteprodukt Korn-zu-Stroh-Verhältnis 

Weizen 0,8 

Wintergerste 0,7 

Roggen 0,9 

Hafer 1,1 

Triticale 0,9 
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Abbildung 4.69:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Stroh 

 

4.3.5.3 Kurzumtriebsplantagen 

Kurzumtriebsplantagen (KUP) sind auf landwirtschaftlichen Flächen angebaute, schnellwach-

sende Pflanzen, wie Pappel oder Weide. Diese dienen zur ertragreichen Produktion von Bio-

massewelche meist zu Hackschnitzel verarbeitet wird. Nach einer Umtriebsdauer von 3 bis 

20 Jahren erfolgt der Einschnitt der Pflanzen [180].  

Die Summe der KUP-Flächen in Deutschland beträgt 8.000 ha. 

Aufgrund der Datenlage wird das SNG-Potential aus Kurzumtriebsplantagen nur auf Bundes-

landebene berechnet [180]. Dies erfolgt über einen flächenspezifischen Kennwert. Für die ent-

sprechenden Flächen wird ein durchschnittlicher Gesamtzuwachs von 12,7 tatro/(ha · a) an-

genommen Als Lager- und Transportverluste werden 5 % in Anlehnung an [180] verwendet. 

Da keine weiteren Verluste oder Nutzungsrestriktionen für das Holz aus Kurzumtriebsplanta-

gen angesetzt werden, ergibt sich daraus das technische und wirtschaftliche Potential. Der 

spezifische Methangasertrag aus KUP-Holz beträgt 116,2 m³/tFM. 

Abbildung 4.70 zeigt das theoretische SNG-Methangaspotential aus KUP-Holz in Deutsch-

land. Das theoretische SNG-Methangaspotential beträgt 21,6 Mio. m3/a. Hieraus resultiert ein 

technisches wie auch wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 20,6 Mio. m³/a. 
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Abbildung 4.70:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus KUP-Holz 

 

4.3.5.4 Baumschnitt aus Obstplantagen, Streuobstwiesen und Rebflächen 

Auf landwirtschaftlich genutzten Flächen wie Obstplantagen, Streuobstwiesen oder Rebflä-

chen fällt bei der jährlichen Baumpflege holzartige Biomasse an, die zurzeit vorzugsweise zu 

Mulch verarbeitet wird und anschließend als Nährstofflieferant dient und Unkrautaufwuchs ver-

hindert. Neben dem jährlichen Pflegeschnitt kommt es vor allem bei älteren Obstplantagen 

oder Rebflächen zum Rückschnitt ganzer Pflanzen [34]. Die Gesamtfläche der obstbaulich 

genutzten Flächen beträgt ca. 67.000 und der Weinbaufläche 105.000 ha in Deutschland.  

Zur Bestimmung des Pflegeholzanfalls auf den oben genannten Flächen wird ein spezifischer 

Kennwert verwendet. Für Obstplantagen, Streuobstwiesen und Rebflächen beträgt dieser 

Kennwert 3 tFM/(ha · a) [34]. Als Lager- und Transportverluste werden 5 % angenommen [ei-

gene Annahme]. Diese führen zum technischen und wirtschaftlichen Potential. Der spezifische 

Methangasertrag aus dem Gehölz der Obst- und Rebflächen beträgt 150,3 m³/tFM.  

Das theoretische SNG-Methangaspotential aus Holz von Obstplantagen, Streuobstwiesen und 

Rebflächen ist in Abbildung 4.71 dargestellt. Das theoretische SNG-Methangaspotential be-

trägt 77,5 Mio. m3/a und wird hauptsächlich in den Bundesländern Rheinland-Pfalz und Ba-

den-Württemberg verursacht. Das technische SNG-Methangaspotential liegt bei 

73,7 Mio. m³/a, woraus ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 72,5 Mio. m³/a re-

sultiert.  
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Abbildung 4.71:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus Holz von Obst- und Rebflächen 

 

4.3.5.5 Zusammenfassung Land- und Forstwirtschaft 

Das SNG-Methangaspotential aller holzartigen Biomassen der Land- und Forstwirtschaft ist in 

Abbildung 4.72 dargestellt. Das theoretische SNG-Methangaspotential beträgt zusammen 

17,0 Mrd. m³/a. Dieser hohe Wert zeigt die Relevanz der land- und forstwirtschaftlichen Bio-

masse für die SNG-Produktion. Durch die vielen Acker- und Waldflächen in Deutschland ist 

dieses Potential im gesamten Bundesgebiet in Abhängigkeit vom regionalen Aufkommen ver-

fügbar (ausgenommen die Stadtstaaten Berlin, Hamburg und Bremen). Mit einem kumulierten 

Anteil von 99 % bestimmen Waldholz (53 %) und Stroh (46 %) das theoretische Methangas-

potential (Abbildung 4.73). Das Potential von KUP und Holz aus Obst- und Rebflächen ist 

hingegen vernachlässigbar klein. Das technische SNG-Methangaspotential liegt bei 

14,2 Mrd. m³/a und das wirtschaftliche SNG-Methangaspotential bei 7,8 Mrd. m³/a.  
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Abbildung 4.72:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus holzartiger Biomasse der Land- 
und Forstwirtschaft 

 

Abbildung 4.73:  Verteilung des theoretischen SNG-Methangaspotentials aus holzartiger Bio-
masse der Land- und Forstwirtschaft 

 

4.3.6 Gesamtes SNG-Methangaspotential 

In Abbildung 4.74 ist das regional aufgelöste SNG-Methangaspotential in Deutschland zu se-

hen, in dem alle holzartigen Biomassen der Sektoren Industrie, Gewerbe, Kommune und 

Land- & Forstwirtschaft mit ihren SNG-Methangaspotentialen zusammengefasst dargestellt 
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sind. Das theoretische SNG-Methangaspotential beträgt 22,1 Mrd. m³/a. Aufgrund von Ber-

gungs-, Lager- und Transportverlusten verringert sich das technische SNG-Methangaspoten-

tial auf 18,5 Mrd. m³/a. Durch bereits betriebene Holznutzungspfade und durch Restriktionen 

aufgrund des Naturschutzes wird das wirtschaftliche SNG-Methangaspotential auf 9,7 Mrd. 

m³/a reduziert.  

 

Abbildung 4.74:  theoretisches SNG-Methangaspotential aus holzartiger Biomasse in Deutsch-
land 

Die Verteilung des SNG-Potentials über die einzelnen Sektoren ist in Abbildung 4.75 darge-

stellt. Demnach liegt der Großteil des theoretischen SNG-Methangaspotentials bei den land- 

und forstwirtschaftlichen Biomassen (77 %). Im nachhaltigen und wirtschaftlichen Potential be-

trägt dieser Anteil sogar 81 %. Da die Acker-und Waldflächen relativ gleichmäßig in ganz 

Deutschland verteilt sind, gilt dies auch für das SNG-Methangaspotential. Nur einzelne Ge-

biete, wie der Harz, das Sauerland, und der Schwarzwald weisen ein höheres Potential auf. 

Die Regionen Nordseeküste und Alpenvorland sind durch ein niedriges SNG-Methangaspo-

tential geprägt. 

Die Sektoren Industrie und Kommune verursachen mit 10 % bzw. 11 % ein ähnlich hohes the-

oretisches SNG-Methangaspotential. Vor allem aufgrund bereits etablierter Nutzungspfade 

von Industrierestholz beträgt der Anteil des Sektors Industrie am nachhaltigen & wirtschaftli-

chen Potential lediglich 4 %. 

Das SNG-Methangaspotential, welches durch holzartige Biomassen des Sektors Gewerbe er-

zeugt werden kann, verursacht einen Anteil von lediglich 1 – 2 % am Gesamtpotential 
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Deutschlands. Durch die geringe Menge Restholz ist die Bedeutung des Sektors Gewerbe für 

die SNG-Erzeugung gering. 

 

Abbildung 4.75:  Verteilung des SNG-Methangaspotentials über die Sektoren Industrie, Ge-
werbe, Kommune sowie Land- und Forstwirtschaft 

Eine grafische Darstellung zur Entwicklung des theoretischen, technischen sowie wirtschaftli-

chen SNG-Gesamtpotentials bis 2050 ist in Kapitel 7.2.5 dargestellt.  

 

4.4 Gase aus PtG-Anlagen 

Zur Ermittlung der PtG-Potentiale werden, die im Rahmen des DVGW Projektes „Potentialstu-

die P2G“ ermittelten gasnetzseitige Einspeisekapazitäten verwendet. Diese gemeindege-

nauen Aufnahmekapazitäten des örtlichen Gasnetzes werden auf Basis der gasnetzseitigen 

Abnahmezeiten und der Erzeugerzeitreihen von Wind und PV aus dem Wetterjahr 2012 be-

stimmt. Innerhalb des Modells zur Berechnung wird die Kapazität von Methan und Wasserstoff 

im untertägigen Betrieb zwischen 7:00 Uhr und 19:00 Uhr bestimmt. [181] 

Die Prognose der Strombilanz für zukünftige Entwicklungen konnte aus der Studie „Energie-

wende -Quo vadis?“ von Nitsch entnommen werden [182]. Diese Studie von Nitsch hat sowohl 

politisch als auch in der Forschung eine hohe Reputation erreicht.  

Nach Sichtung der Daten von Nitsch fällt auf, dass für jedes Basisjahr eine Gesamtsumme der 

Strombilanz bestimmt wird (sowohl Erzeugung, als auch Verbrauch). Nach einem Vergleich 

der durch die getroffenen Annahmen berechneten Summen und der Literatur konnten teilweise 

Abweichungen festgestellt werden. So sind infolge der nicht berücksichtigten Höchstspan-

nungsebene nur EE-Anlagen der unteren Spannungsebenen in der stromnetzseitigen Be-

trachtung gelistet. Weiterhin wird bei der Bedarfsberechnung der Sektor der Industrie nicht 

betrachtet. Somit werden die eigenen ermittelten Gesamtsummen an die von Nitsch über ei-

nen Korrekturfaktor angeglichen, um die gemeindespezifischen Effekte beizubehalten.  

Weiterhin werden auch die fossilen und nuklearen Stromerzeugungsmengen berücksichtigt, 

da im Vordergrund der Untersuchung die EE-Überschussstrommengen stehen, um diese mit-

tels der Power-to-gas Technologie wirtschaftlich nutzen zu können. Die Berechnung erfolgt 
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nach der Methodik, dass die konventionelle Erzeugung die Grundlast der Gemeinde deckt und 

die EE-Erzeugung zugespeist wird. Die Verteilung der konventionellen Erzeugung erfolgt pro-

zentual anhand der benötigten Last je Gemeinde. Danach wird die EE-Erzeugungsmenge vom 

noch zu deckenden Strombedarf abgezogen. Im Ergebnis lassen sich EE-Import und EE-Ex-

port Gemeinden definieren. Bei einer Import-Gemeinde kann die Summe aus konventioneller 

und EE-Stromerzeugung den Strombedarf nicht decken. Im Gegensatz dazu stehen die EE-

Export-Gemeinden, also solche, die einen bilanziellen Überschuss an EE-Strom aufweisen. 

Vor dem Grundsatz, dass für diese Methodik die Bilanzgrenze um Deutschland gelegt wird, 

findet kein Import oder Export durch EU-Nachbarländer statt. Demnach wird die Summe der 

Import Gemeinde noch durch Export Gemeinden gedeckt. Im finalen Ergebnis steht in einigen 

Gemeinden EE-Überschussstrom für die Power-to-Gas Technologie zur Verfügung. In ande-

ren wird nur der Strombedarf gedeckt und das EE-Überschussstrompotential wird mit Null de-

finiert.  

Tabelle 4.36: Strombilanz für die Basisjahre, Angaben in TWh/a nach [182] 

 2015 

Strombedarf 514 

Stromerzeugung 568 

→davon konventionell 396 

→davon erneuerbar 172 

 

Die vorliegende Methodik betrachtet den zeitlichen Anfall der fluktuierenden EE-Mengen nur 

jahresweise. Dabei soll nicht spezifisch untersucht werden, in welcher Stunde des Jahres der 

Überschussstrom anfällt. Vielmehr sind die räumliche Verortung und die anfallende Menge an 

Überschussstrom maßgeblich. 

Tabelle 4.37: EE-Strommenge zur Erzeugung von Wasserstoffs mittels Elektrolyse für 2015 

 2015 

EE-Strom für PtG in Mio. kWh 54 

H2-Menge in Mrd. m³/a 11,4 

 

In  

Tabelle 4.37Tabelle 4.37 sind die berechneten EE-Strommenge und das daraus resultieren-

den Volumen an Wasserstoff pro Jahr dargestellt. Die Werte werden über einen mittleren Wir-

kungsgrad einer Elektrolyse von 75 % und einem Brennwert von Wasserstoff von 3,54 kWh/m³ 

bestimmt. Die gemeindespezifischen Ergebnisse sind in der folgenden Abbildung grafisch dar-

gestellt. 
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Abbildung 4.76: Darstellung der Wasserstoffpotentiale je Gemeinde in Mio. m³ Wasserstoff pro 
Jahr 

In Abbildung 4.76 ist das aus Tabelle 37 ermittelten Potentiale dargestellt. Dabei wird ersicht-

lich, dass primär in ländlichen Regionen EE-Stromüberschüsse generiert werden können. 

Nach der vorliegenden Methodik stehen städtische Gebiete, beispielsweise Berlin oder das 

Ruhrgebiet durch die hohen Eigenbedarfe nicht für die technische Anwendung eines Elektro-

lyseurs zur Verfügung. 

4.5 CO2-Quellen mit biogenen und fossilem Ursprung 

Die betrachteten Kohlenstoffdioxidpotentiale werden in drei Kategorien unterteilt. Primäres Ziel 

bei der Zuweisung von Kohlenstoffdioxid für die Methanisierung ist, dass ein möglichst grünes 

Gas als Substitut für Erdgas produziert wird. Durch die Klimaneutralität gelingt es, den gree-

ning-of-gas Prozess in Deutschland voran zu treiben. Die Einteilung erfolgt in biogenes CO2 

(grünes), graues CO2 (prozessbedingt) und schwarzes CO2 (aus nicht erneuerbarer Energie-

erzeugung). 

4.5.1 Biogenes Kohlenstoffdioxid (Biomasse und SNG) 

4.5.1.1 CO2 aus fermentativ erzeugten Biogasen 

Zur Bestimmung des CO2-Potentials aus dem Datenbestand der fermentativ erzeugten Bio-

gase erfolgt eine substratspezifische Berechnung. Biogas besteht neben dem Hauptbestand-

teil Methan weiterhin aus Kohlenstoffdioxid und diversen Spurenelementen (z.B. H2S). Der 
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durchschnittliche Methananteil (CH4) von rund 55 % sowie der Anteil von 45 % Kohlenstoffdi-

oxid (CO2) setzen sich annähernd zu 100 % zusammen. Da dieses grüne CO2 in der vorlie-

genden Arbeit, mittels Wasserstoff aus Power-2-Gas Anlagen, zu Methan umgewandelt wer-

den soll, muss im Folgenden eine Betrachtung des möglichen Potentials aus eben dieser Koh-

lenstoffdioxidquelle stattfinden. Zur Bestimmung dieser Menge sind die CH4- bzw. CO2-Anteile 

jedes Substrats von Bedeutung. Zum besseren Verständnis sind diese in der Tabelle 4.38 

dargestellt. Es wird für jedes Substrat ein spezifisches CO2-Potential ermittelt. Die CO2-Menge 

lässt sich über Formel 12 für jeden Einsatzstoff berechnen. 

Formel 12: Berechnung des spezifischen CO2 Volumen je Tonne Frischmasse 

VCO2
=  

sMGEwi · φCO2

φ
CH4

   

mit φ
i
:  Volumenanteil der betrachteten Komponente am Gesamtgemisch 

Die Anwendung der Formel 12 wird vereinfacht angenommen, da neben Methan nur noch 

Kohlenstoffdioxid mit nennenswerten Anteilen im Rohbiogas enthalten ist. Sonstige Inhalts-

stoffe werden als vernachlässigbar gering eingestuft. Als Ergebnis kann ein wirtschaftliches 

Potential an Kohlenstoffdioxid in Höhe von rund 8,7 Mrd. m³ pro Jahr, die zur Methanisierung 

zur Verfügung stehen, berechnet werden. 



   

 Analyse der einzelnen Potentiale (AP 3) | 155 

Tabelle 4.38:  Index und Methan- sowie CO2-Anteile der betrachteten Substrate für das Ba-
sisjahr 2015 [2, 65, 66] 

Indizes Substrat 
wirtschaftliches 

CH4- 
Potential in m³ 

Methan-
anteil in 

% 

CO2-
Anteil 
in % 

wirtschaftliches 
CO2-Potential in 

m³ 

1 Schlempe 3.300.000 59,0 41,0 2.300.000 

2 Rohglycerin 13.300.000 50,0 50,0 13.300.000 

3 Biertreber 24.700.000 59,3 40,7 16.900.000 

4 Molke 365.000.000 53,5 46,5 317.200.000 

5 Kartoffelschalen 50.100.000 51,4 48,6 47.400.000 

6 Schlachtreste 154.400.000 55,0 45,0 126.400.000 

7 Melasse 126.900.000 52,0 48,0 117.100.000 

8 Rübenschnitzel 297.700.000 72,0 28,0 115.800.000 

9 Rapspresskuchen 132.300.000 60,9 39,1 84.900.000 

10 Weintrester 41.400.000 52,0 48,0 38.200.000 

Summe Industrie 1.209.200.000   879.600.000 

13 Speisereste 50.400.000 60,0 40,0 33.600.000 

11 Biotonne 310.300.000 60,0 40,0 206.800.000 

12 Grünschnitt (holzfrei) 148.900.000 53,9 46,1 127.400.000 

14 Autobahnbegleitgrün 2.200.000 53,9 46,1 1.900.000 

15 Straßenbegleitgrün 11.000.000 53,9 46,1 9.400.000 

Summe Kommune 522.900.000   379.200.000 

16 Supermarktreste 107.600.000 60,2 39,8 71.100.000 

Summe Gewerbe 107.600.000   71.100.000 

17 Energiemais 5.191.200.000 52,2 47,8 4.753.600.000 

18 Maisstroh 0 52,1 47,9 0 

19 Rapsstroh 0 52,1 47,9 0 

20 Zuckerrübenblatt 157.500.000 54,4 45,6 132.100.000 

21 Kartoffelblatt 0 54,4 45,6 0 
 Erntereste 5.348.700.000   4.885.700.000 

22 Exkremente 

1.682.400.000 

56,4 43,6 1.715.700.000 465.500.000 

71.400.000 
 Exkremente 2.219.300.000   1.715.700.000 

23 Dauergrünland 887.700.000 54,1 45,9 753.200.000 

Summe Landwirtschaft 8.455.800.000   7.354.500.000 

Gesamt Deutschland 10.295.400.000   8.684.400.000 

 

4.5.1.2 CO2 aus synthetisch erzeugten Biogasen 

Zur Bestimmung des CO2-Potentials aus dem Datenbestand der synthetisch erzeugten Bio-

gase muss die Gaszusammensetzung des Roh-SNG betrachtet werden. Der Output von SNG-

Anlagen kann durch die in Tabelle 4.26 dargestellte Gaszusammensetzung des Roh-SNG be-

schrieben werden. Demnach beträgt der CO2-Anteil im Gas rund 52,84 %. 
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Die Berechnung erfolgt im Modell anhand der Methangaserträge aus dem Datenbestand der 

folgenden Formel: 

Formel 13: Berechnung des CO2-Volumens  

VCO2
=  

MGE · φ
CO2

φ
CH4

   

mit  φ
CO2

:  Volumenanteil Kohlenstoffdioxid = 52,84 % 

 φ
CH4

:  Volumenanteil Methan = 46,14 % 

Im Ergebnis wird eine wirtschaftlich erzeugbare Menge von rund 11 Mrd. m³ CO2 ermittelt. 

4.5.1.3 Zusammenfassung biogener CO2-Quellen 

Für die Methanisierung von Wasserstoff aus PtG stehen aus dem wirtschaftlichen Potential 

der fermentativen und der synthetischen Biogase in Summe rund 19.700 Millionen m³ Kohlen-

stoffdioxid zur Verfügung. Diese Menge ist im Modell für die Methanisierung zu bevorzugen, 

da die biogenen Kohlenstoffdioxidquellen klimaneutral zur Verfügung stehen. Durch die Kom-

bination von grünem Kohlenstoffdioxid und Wasserstoff aus erneuerbaren Quellen, kann ein 

grünes Methansubstitut (EE-Methan) erzeugt werden, welches den Anteil erneuerbarer Gase 

im deutschen Gasnetz signifikant erhöhen könnte. 

4.5.2 Fossiles Kohlenstoffdioxid (chemische Industrie und Kraftwerke)  

Neben CO2 biogenen Ursprungs wird in Deutschland zu großen Anteilen Kohlenstoffdioxid im 

Sektor der Industrie und der Energieerzeugung freigesetzt. Die Differenzierung zwischen pro-

zessbedingtem CO2 und bei der Energiebereitstellung erzeugtem CO2 wird gewählt, da sich 

beide Sektoren in den nächsten Jahren unterschiedlich entwickeln werden. Prozessbedingtes 

CO2 aus der Industrie wird auf Grund der Notwendigkeit der Wärmebreitstellung innerhalb des 

Produktionsprozesses auch in Zukunft anfallen. Der Einsatz im Rahmen eines Methanisie-

rungsprozesses verringert den CO2-Ausstoß der Branche enorm, da so klimaschädliches Koh-

lenstoffdioxid gebunden und im Gassektor als Erdgassubstitut verwendet werden kann. Die 

Energiewirtschaft befindet sich, wie eingangs beschrieben, im Wandel. Fossile Energieträger 

sollen aus dem deutschen Energiemix weitgehend ausgeschlossen werden. Schwarzes CO2 

ist demnach ein Verbrennungsprodukt, das primär aus der Energieerzeugung stammt. Der 

dafür verwendete Brennstoff ist nicht erneuerbar (z.B.: Kohle und Öl). Nach dem Klimakonzept 

der Bundesregierung sollen diese bis 2050 keine Anteile am Primärenergieverbrauch haben. 

Schwarze CO2-Quellen sind zurzeit anteilig sehr ertragsreich, bieten aber langfristig keine Per-

spektive und werden somit als letzte Variante gewählt. Diese Annahme begründet sich auf 

den durch die Bundesregierung festgelegten Kohleausstieg bis 2038 [183].  

Die Daten für die 824 Standorte der grauen und die 1.065 Standorte der schwarzen Kohlen-

stoffdioxidquellen stammen aus einem gemeinsamen Datensatz des Umweltbundesamtes. 

Dort sind Anlagen einmal im Unionsregisters [184] und in der THRU-Datenbank [185] recher-

chiert worden. In Tabelle 4.39 und Tabelle 4.40 sind die Standorte mit ihrer, im Datensatz 

beschriebenen Haupttätigkeit aufgelistet. [186] 
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Tabelle 4.39: graue Kohlenstoffdioxidquellen 

Kohlenstoffdioxid-
quelle 

Anzahl der 
Standorte 

Kohlenstoffdioxid- 
potentiale in Mrd. m³/a 

Zementherstellung 37 9,7 

Papier- und Holzindustrie 152 2,8 

Metallherstellung 164 20,0 

Chemische Industrie 161 7,9 

Glasindustrie 89 2,1 

Keramikindustrie 147 1,0 

Kalk- und  

Gipsherstellung 
74 4,8 

Summe 824 48,3 

 

Tabelle 4.40: schwarze Kohlenstoffdioxidquellen 

Kohlenstoffdioxid- 
quelle 

Anzahl der 
Standorte 

Kohlenstoffdioxid- 
potentiale in Mrd. m³/a 

Raffinerien 24 12,6 

Verbrennung (Industrie) 74 1,0 

Kraftwerke 967 167,9 

Summe 1.065 181,5 
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Abbildung 4.77: Darstellung der Standorte grauer und schwarzer Kohlenstoffdioxidquellen 
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5 GIS-gestützte Zusammenführung aller Potentiale und 

Analyse des Gesamtpotentials unter Berücksichtigung 

von Synergie- und Konkurrenzeffekten (AP 4) 

5.1 Priorisierung von Stoffströmen und Analyse von Kopplungsmög-

lichkeiten der Technologien 

5.1.1 Technische Rahmenbedingungen 

Nach technischen Rahmenbedingungen ist die einfachste und primäre vorgesehene Nutzung 

von H2 aus erneuerbaren Energien, die direkte Zuspeisung in das Erdgasnetz. Die Einspeisung 

von H2 ins Erdgasnetz führt zu Änderungen der Verbrennungsgüte und dem Brennwert [187]. 

In Netzen, welche CNG-Tankstellen versorgen, ist aktuell eine Einspeisung des Wasserstoffs 

bis 2 Vol.-% zulässig. Als perspektivisch werden 10 Vol.- % erachtet. [188]  

Innerhalb der definierten Wirtschaftlichkeit sollte diese direkte Zumischung von Wasserstoff 

ausgeschöpft werden. Eine weitere Möglichkeit zur Verwendung des Wasserstoffs ist die Me-

thanisierung. Diese kann in verschiedenen Prozessketten geschehen. Dabei wird bei den Pro-

zessstoffen (CO2 und H2) zwischen grün, grau und schwarz (Kohlenstoffdioxid) sowie erneu-

erbar (EE-H2) und blau (Wasserstoff aus Dampfreformierung) unterschieden.  

Um die Vorzugstechnik unter technischen Rahmenbedingungen zu bestimmen werden die 

Kombinationsmöglichkeiten der Einsatzstoffe verglichen. Prinzipiell wird davon ausgegangen, 

dass das benötigte CO2 immer zum H2 (Wasserstoffproduktion) transportiert wird. Grund dafür 

ist die starke Abhängigkeit des Elektrolyseverfahrens von der Stromversorgung. Somit werden 

energetische Verluste weitgehend vermieden. 

 Methanisierung mit grünem CO2  

Sowohl bei der fermentativen, als auch bei der synthetischen Erzeugung von Biogasen fällt 

als Neben- bzw. Abfallprodukt klimaneutrales Kohlenstoffdioxid an. Dabei ist zu beachten, 

dass zum Status Quo quasi kein CO2 aus der Verwertung von ligninhaltiger Biomasse bereit-

gestellt wird, da es andere Nutzungspfade der holzartigen Biomassen gibt und somit fermen-

tative CO2-Quellen diesen vorzuziehen sind. Weiterhin gibt es bei bestehenden Biogasaufbe-

reitungsanlagen bereits einen CO2-Abfallstrom der genutzt werden kann, was die Rangfolge 

der grünen Quellen unterstützt. Da die Prozesstemperatur von grünem CO2 nur bei 60 °C liegt, 

ist für die anschließende Methanisierung mit keiner großen Energieeinsparung durch Verwen-

dung von Prozesswärme zu rechnen.  

 Methanisierung mit grauem CO2 

Graues, prozessbedingtes CO2 aus der Industrie, wird auch in Zukunft anfallen und eine Ver-

wendung für die Methanisierung könnte eine CO2-Senke sein. Dabei ist vor allem die Reinheit 

des CO2 zu untersuchen, da bei Prozessen mit unreinem CO2 als Ausscheidegas zusätzlich 

noch komplizierte und kostspielige Aufbereitungsvorgänge nötig sind. Aufgrund der hohen 

Prozesstemperatur ist eine Energieeinsparung durch Verwendung Prozesswärme denkbar 

(Synergie).  
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 Methanisierung mit schwarzem CO2  

CO2 aus dem Energiesektor bietet den Vorteil, dass es in großen Mengen vorhanden ist und 

auf Grund der hohen Prozesstemperaturen Energieeinsparungen bei der Methanisierung 

möglich sind. Langfristig bietet es aber keine anzustrebende Perspektive und wird somit mit 

der niedrigsten Priorität eingestuft. Problematisch wäre weiterhin die Beherrschung der sehr 

großen Abgasvolumenströme, so dass eine großtechnische Umsetzung in absehbarer Zeit 

nicht zu erwarten ist. 

 Elektrolyse (regenerativer / erneuerbarer H2)  

Regenerativ erzeugter Wasserstoff wird in PtG-Anlagen mit Hilfe von Überschussstrom aus 

erneuerbaren Energien erzeugt. Wie in  

Tabelle 4.37 gezeigt, kann aktuell von einer potentiellen Wasserstofferzeugung von 11,4 Mrd. 

m³/a ausgegangen werden bei einem Wirkungsgrad der Elektrolyse von 75 %. Im Sinne der 

Einhaltung der deutschlandweiten CO2-Bilanz ist die Elektrolyse die zu präferierende Variante. 

 Dampfreformierung (blauer H2) 

Blauer Wasserstoff wird überwiegend durch Dampfreformierung erzeugt. Dabei beträgt die 

aktuelle Wasserstoffausbeute 19,0 Mrd. m³/a. Der Verbrauch von blauem Wasserstoff kon-

zentriert sich in Deutschland auf wichtige Industriezweige. Im Prozess der Dampfreformierung 

werden über 7 Mio. t CO2 jährlich emittiert, was die Dampfreformierung trotz identischen Wir-

kungsgrades (75 %) mit der Elektrolyse nur an die zweite Stelle setzt. [189] 

5.1.2 Wirtschaftliche Aspekte 

Die tatsächliche Einsatzfähigkeit von Kombinationspotentialen hängt neben den technischen 

auch von ökonomischen Rahmenbedingungen ab. Bei der wirtschaftlichen Betrachtung wird 

daher auf die Gestehungskosten der Prozessketten eingegangen. 

Die Kostentabelle der Gestehungskosten (siehe Tabelle 9.12) zur EE-Gaserzeugung aus Ka-

pitel 9.1.5 zeigt, dass Biogasanlagen bzw. Biogaseinspeiseanlagen in Kombination mit der 

biologischen Methanisierung zum jetzigen Zeitpunkt zu den ökonomischsten Prozessketten 

gehören. Weiterhin ist die Biomassevergasung mit anschließender katalytischer Methanisie-

rung im 100 MW Maßstab kostengünstiger, als vergleichbare Kombinationen mit DAC oder 

CO2 aus Abgasen. Die großen Unterschiede in den Gestehungskosten sind primär durch die 

jeweilige CO2-Quelle bestimmt.  

5.1.3 Regionale Verfügbarkeit 

Bei dieser Rahmenbedingung wird die mögliche Verfügbarkeit der H2 und CO2 Potentiale jeder 

Gemeinde in Deutschland aufgezeigt. Um jede dieser Gemeinden wird ein Bilanzkreis gezo-

gen und anschließend durch iterative Berechnungen ein Modell erstellt. Die Gemeinde wird 

mittels eines Radius von r=20 km gepuffert, das heißt die Gemeindegrenze wird in alle Rich-

tungen um 20 km erweitert. Dieser Radius stellt die wirtschaftliche Entfernung für die Metha-

nisierung dar. Dabei wird für die Elektrolyse netzdienlich Überschussstrom verwendet, für den 

somit keine Kosten anfallen (Annahme: Preis geht gegen 0 €). 
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5.1.4 Priorisierung der lokalen Stoffströme 

Anhand der getroffenen Rahmenbedingungen aus dem vorrangegangenen Kapitel wird die 

Priorisierung vorgenommen. Wie in Abbildung 5.1 dargestellt, ist die direkte Einspeisung des 

aus erneuerbaren Energien (Überschussstrom) stammenden Wasserstoffs in das Erdgasnetz 

die zu favorisierende Variante. Wasserstoff unterscheidet sich gegenüber der Erdgas-Haupt-

komponente Methan CH4 deutlich in den verbrennungsrelevanten Eigenschaften. Aktuell ist 

eine Einspeisung des Wasserstoffs bis 10 Vol.-% im Verhältnis zu Erdgas zulässig, solange 

keine CNG-Tankstelle am Netz ist. Zukünftig ist damit zu rechnen, dass dieser Grenzwert für 

die Zumischung noch weiter erhöht werden kann (> 15 Vol.-%) [187, 190]. Bei der Berechnung 

der resultierenden Stoffströme spielen diese Unterschiede bei der Einspeisung des Wasser-

stoffs ins Erdgasnetzt eine Rolle.  

Nach direkter Einspeisung von Wasserstoff bis 10 Vol.-% je Gemeinde, ist die als nächstes zu 

präferierende Variante die Methanisierung der nicht einspeisbaren Restmenge. Das dafür not-

wendige Kohlenstoffdioxid kann grün (Biomasse & SNG), grau (prozessbedingtes CO2 aus der 

Industrie) oder schwarzes CO2 (fossiles CO2 aus der Energiewirtschaft) sein. Eine grundle-

gende Annahme der Zuweisung der Stoffströme ist, dass das Kohlenstoffdioxid für die Metha-

nisierung immer zum Wasserstoff transportiert wird.  

 

Abbildung 5.1: Priorisierung der lokalen Stoffströme 

Die im Modell verwendete Methodik ist grafisch in Abbildung 5.1 dargestellt. Die dabei ermit-

telten Potentiale werden im Folgenden ausgewertet. 

 

5.2 Synergie- und Konkurrenzeffekte 

Als Basis werden die Wasserstoffpotentiale des Jahres 2015 verwendet. In einem ersten 

Schritt soll laut Methodik der Priorisierung der Stoffströme aus Abbildung 5.1 die Direktein-

speisung von Wasserstoff vorgenommen werden. Als Einspeiserestriktion wird 10 Vol.-% 
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Wasserstoffanteil innerhalb des Erdgasnetzes gewählt und vom Potential abgezogen. Im Er-

gebnis liegt ein H2-Potential auf Gemeindeebene vor, welches zur weiteren energetischen Nut-

zung zur Verfügung steht.  

Mit dem Ziel der Erhöhung des Substitutionsgrades im Erdgasnetz (greening-of-gas) wird als 

zweite Priorisierung die Methanisierung des Wasserstoffs mit Kohlenstoffdioxid definiert. In-

nerhalb dieser Potentiale gibt es eine Rangfolge der Zuordnung. Das Modell soll stets gewähr-

leisten, dass erneuerbare Quellen den grauen und schwarzen Quellen vorzuziehen sind. Da-

her werden im Modell die Standorte (grau & schwarz) sowie die Flächenpotentiale der grünen 

Quellen eingeladen (siehe Tabelle 4.39 & Tabelle 4.40) und je Art innerhalb der Gemeinde 

aufsummiert. Im Anschluss erfolgt das grafische Verschneiden der beiden Datensätze. Im Er-

gebnis liegt eine Datenbank je Gemeinde vor. Diese enthält ein für die Methanisierung ein-

setzbares Wasserstoffpotential und die Summe je Art der CO2-Quelle. Der erste Iterations-

schritt erfolgt nun durch die Bilanzierung der gemeindeinternen Potentiale. So wird der Was-

serstoff potentiell zuerst mit der Priorisierung der CO2-Quellen schrittweise methanisiert.  
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1 2 

  

3 4 

  
Abbildung 5.2: Darstellung der Berechnungsschritte des Modells zur Methanisierung von EE-

Wasserstoff (GM – Gemeinde) 

In Abbildung 5.2 ist die Berechnungsreihenfolge qualitativ zum besseren Verständnis darge-

stellt. Nach der gemeindeinternen Analyse erfolgt in einem Untermodell eine iterative Berech-

nung der Methanisierung von Wasserstoff mit Kohlenstoffdioxidpotentialen aus anderen Ge-

meinden. Hierbei werden alle Gemeinden mit einem noch bestehenden Wasserstoffpotential 

der Größe nach geordnet. In solchen Gemeinden konnte nicht ausreichend CO2 für die Me-

thanisierung innerhalb der Gemeinde selbst zur Verfügung gestellt werden. Das Modell wählt 

zunächst die Gemeinde mit dem höchsten Wasserstoffpotential aus, (siehe Bild 1) welche die 

Basis für die weitere Berechnung bildet. Das Polygon der Gemeinde wird mittels einem Radius 

von 20 km gepuffert und alle Gemeinden, die eine Schnittfläche mit dieser Gemeinde besitzen, 

werden ausgewählt (grau dargestellte Gemeinden in Bild 1). Im nächsten Schritt erfolgt eine 
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weitere Untergliederung mit vier weiteren in sich geschlossenen Modellstrukturen. Für jede Art 

von CO2-Quellen wird ein Untermodell geschrieben (siehe Bild 2 & 3, Untermodell A und Un-

termodell B). Das erste Untermodell (A) versucht alle grünen CO2-Quellen zu nutzen, um das 

Wasserstoffpotential der vorher ausgewählten Gemeinde zu methanisieren. Innerhalb des Mo-

dells A wird zuerst das CO2-Potential aus fermentativen Quellen vor denen aus der syntheti-

schen Erzeugung zugewiesen. Dabei folgt die Auswahl der CO2-Mengen auch über eine An-

ordnung der Größe nach (Maximum zuerst, siehe Bild 2 Schritt A1). So wird schrittweise mittels 

grünem Wasserstoff methanisiert (A1A8). In dieser Modellstruktur gibt es im Laufe der Be-

rechnung mehrere Abbruchkriterien für das erste Untermodell. Es erfolgt ein Abbruch, wenn 

einerseits kein Wasserstoff mehr zu methanisieren ist oder andererseits kein grünes CO2 mehr 

aus den gepufferten Gemeinden zur Verfügung steht. Sollte dieser Fall eintreten, bricht das 

Modell den Methanisierungsversuch ab und gibt die bis dahin errechnete Methanmenge aus. 

Sind die grünen CO2-Mengen unzureichend, folgt das zweite bzw. dritte Untermodell mit den 

grauen bzw. schwarzen CO2-Mengen. Sowohl die Berechnungsschritte als auch die Abbruch-

kriterien erfolgen für diese Untermodelle analog. Ist das Wasserstoffpotential auf null gefallen 

oder kein Kohlenstoffdioxid mehr vorhanden, wird die Gemeinde an das Ende des Datensat-

zes gestellt und das Modell wählt die nächstgrößere Gemeinde aus, um die beschriebenen 

Rechnungsschritte erneut auszuführen. 

Beispiel:  

In der Darstellung aus Abbildung 5.2 soll das Potential von 2.500 Einheiten (m³/a) Wasserstoff 

methanisiert werden.  

Das erste Untermodell A weist der Größe nach die grünen CO2-Mengen der Gemeinde zu und 

methanisiert diese. Hierfür können 575 Einheiten grünes CO2 gemeindeintern bereitgestellt 

werden. Diesreicht jedoch nicht aus, um das Wasserstoffpotential der Gemeinde von 2.500 

Einheiten zu methanisieren (Verhältnis 4:1). Daher erfolgt die weitere Zuweisung im Untermo-

dell B (graue CO2-Quellen). Bei dieser Berechnung übersteigt die erforderliche graue CO2-

Menge den Bedarf von 50 Einheiten für die Methanisierung den Wert der Gemeinde. Es tritt 

das Abbruchkriterium ein, dass kein Wasserstoffpotential mehr verfügbar ist. Somit wird die 

Gemeinde ans Ende des Datensatzes verlegt und die restlichen CO2-Mengen stehen für eine 

Methanisierung in anderen Gemeinden, welche ein Restpotential an H2 aufweisen, zur Verfü-

gung. 
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5.3 Resultierende EE-Gasmengen  

Tabelle 5.1: Inputdaten und Output für das Modell der Methanisierung in Mrd. m³ (Daten-
stand 2015) 

 

H2 

CO2 

 biogen (grün) 
grau schwarz 

 fermentativ synthetisch (SNG) 

Inputdaten 11,30 8,67 11,06 48,18 181,45 

Outputdaten 0,00 6,26 10,67 48,17 181,43 

 

Das programmierte Modell verarbeitet die in Tabelle 5.1 gelisteten Daten. Das für 2015 be-

rechnete Wasserstoffpotential kann zu 98,8 % durch grüne Kohlenstoffdioxidquellen zu EE-

Methan methanisiert werden. Es wird deutlich, dass der Wasserstoff die Determinante für das 

Modell darstellt, weil das verfügbare Kohlenstoffdioxid in sehr großen Mengen, auch grün, 

bereitgestellt werden kann. Insgesamt lassen sich rund 2,8 Mrd. m³ Methan erzeugen. Hieraus 

wurde letztlich das resultierende deutschlandweite Potential für sowohl Methan, als auch für 

Wasserstoff ermittelt.  

5.4 Aktueller Stand des Gesamtpotentials aller relevanten EE-Gase 

Zur Darstellung der EE-Gasmengen müssen die spezifischen Volumen addiert werden und 

danach in einem zweiten Schritt auf einen spezifischen Energiegehalt umgerechnet werden.  

Tabelle 5.2: resultierende EE-Gasmengen sowie deren Energiegehalt [191, 192] bezogen 
auf den deutschen Erdgasverbrauch 2018 nach [193] 

EE-Gas 
Gaspotential in  

Mrd. m³  
Heizwert in 

kWh/m³ 
Energiegehalt in 

TWh 

Biomethan Fermentativ 10,3 9,970 102,8 

 
Synthetisch 9,7 9,970 96,4 

Methanisierung 2,8 9,970 28,3 

Wasserstoff  0,1 2,995 0,3 

   ∑ 227,8 
  Erdgasverbrauch 2018 945,0 

 

In Tabelle 5.2 werden alle berechneten EE-Gasmengen und deren heizwertbezogener Ener-

giegehalt aufgelistet. Im Ergebnis können rund 228 TWh durch grüne Gase bereitgestellt und 

somit rund 24 % des deutschen Erdgasverbrauchs (2018) substituiert werden.  
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Abbildung 5.3: spezifischer Energieertrag aller betrachteten EE-Gase in MWh/(ha*a) 

Die in Abbildung 5.3 dargestellte deutschlandweite Verteilung des spezifischen Energieertrags 

zeigt, dass die EE-Gase deutschlandweit einen homogenen Beitrag leisten können. Insgesamt 

rund 22,8 Mrd. m³ Methan können bereitgestellt werden. Primär in Norddeutschland ist es 

möglich, den Prozentsatz von EE-Gasen im Gasnetz zu erhöhen. Begründen lässt sich dieses 

Phänomen mit den dortigen Stromüberschüssen, die in einem vergleichsweise hohen PtG-

Potential münden und eine Methanisierung ökonomisch interessant machen. Besonders Nie-

dersachsen nimmt eine wichtige Rolle in der Energiewende ein. Hier gilt es die potentiellen 

Off-Shore-Stromüberschüsse mittels der PtG-Technologie speicherbar zu machen. Für eine 

anschließende Methanisierung stehen die erforderlichen grünen CO2-Mengen durch ein hohes 

fermentatives Biogaspotential (und damit hohes Kohlenstoffdioxidpotential) zur Verfügung.  
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Abbildung 5.4: verbleibende biogene Kohlenstoffdioxidmenge nach der Methanisierung 

Zur Verdeutlichung des noch verfügbaren biogenen Kohlenstoffdioxidpotentials soll Abbildung 

5.4 dienen. Nach der Methanisierung des EE-Wasserstoffs stehen deutschlandweit noch rund 

16,9 Mrd. m³ Kohlenstoffdioxid aus grünen Quellen für die Kombination in einem Methanisie-

rungsreaktor zur Verfügung. In Gemeinden in denen kein Kohlenstoffdioxid zur Verfügung 

steht sind mit k.A. (keine Angabe) gleichbedeutend mit dem Potential von Null gekennzeichnet. 
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6 Einspeisepotentiale von Wasserstoff und Methan ins 

deutsche Erdgasnetz 

Im Rahmen des DVGW-Projektes „Potentialstudie von Power-to-Gas-Anlagen in deutschen 

Verteilnetzen“ wird eine gemeindegenaue Aufnahmekapazität des örtlichen Gasnetzes ermit-

telt. Auf Basis der gasnetzseitigen Abnahmezeiten und der Erzeugerzeitreihen von Wind und 

PV aus dem Wetterjahr 2012 wurde die Gasnetzkapazität bestimmt. Innerhalb des Modells zur 

Berechnung wird die Kapazität von Methan und Wasserstoff im untertägigen Betrieb zwischen 

7:00 Uhr und 19:00 Uhr bestimmt. In Tabelle 6.1 sind die potentiell einspeisbaren Mengen von 

EE-Wasserstoff dargestellt. 

Tabelle 6.1: Einspeisekapazitäten von Wasserstoff in das Ortsverteilnetz im Jahr 2015 

EE-Wasserstoff in Vol.-% potentielle Einspeisung 2015 in Mio. m³ 

2 21,4 

10 98,5 

15 140,9 

 

Abzüglich der Einspeisekapazitäten von Wasserstoff bis zu 10 Vol.-% wird das Modell zur 

Berechnung der aus dem restlichen Potential an Wasserstoff methanisierbaren Mengen ver-

wendet. Der Abgleich erfolgt mittels dem Gasabsatz im Szenario des MIN-Flow, also dem 

minimalen Gasabsatz im Ortsverteilnetz einer jeden Gemeinde.  

Tabelle 6.2: Einspeisekapazitäten von Methan in das Ortsverteilnetz im Jahr 2015 

 Methangaspotential in 
Mrd. m³/a 

Aufnahmefähigkeit von Methan im Ortsverteilnetz  
(in Deutschland gesamt) 

17,34 

produzierbar durch fermentativ erzeugtes Biogas 10,31 

produzierbar durch synthetisch erzeugtes Biogas 9,67 

Methanisierung von EE-H2 2,84 

Summe Methan für die Einspeisung 22,81 

durch maximale Kapazität je Gemeinde direkt einspeisbar  
ins Ortsverteilnetz 

2,71 

restliches Methan für übergeordnete Netzebenen 20,10 

 

Die Aufnahmefähigkeit des deutschen Ortsverteilnetzes (< 100 Millibar) beträgt rund 

17,3 Mrd. m³ Methan kummuliert über alle Gemeinden. Dieses Volumen kann über das Jahr 

untertägig ohne ein Rückspeisen in höhere Netzebenen in das deutsche Gasnetz eingespeist 

werden. Durch die Erzeugung von EE-Gasen stehen deutschlandweit mehr als 22,8 Mrd. m³ 

potentiell für diese Einspeisung zur Verfügung. Zur detaillierten Auswertung der Daten erfolgt 

eine gemeindespezifische Betrachtung der Einspeisekapazitäten und des Potentials. Im 

Ergebnis liegt eine Aussage vor, in welchen deutschen Gemeinden die benötigte MIN-Flow-

Kapazität bereitgestellt werden kann. 
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Abbildung 6.1: prozentuale Einspeisung von Methan auf Gemeindeebene (bezogen auf die 
Aufnahmekapazität des Ortsverteilnetzes) 

In Abbildung 6.1 sind die prozentualen Einspeisekapazitäten auf Gemeindeebene dargestellt. 

Im Ergebnis kann in rund 10.200 Gemeinden in Deutschland die maximale Aufnahmekapazität 

des Ortsverteilnetzes durch grünes Methan aus den verschiedenen Quellen bereitgestellt 

werden. 286 sogenannte gemeindefreie Gebiete verfügen über keine Angabe hinsichtlich der 

Einspeisekapaziät. Die restlichen 800 Gemeinden sind innerhalb der deutschen 

Ballungszentren, wie dem Ruhrgebiet oder den Stadtstaaten der Bundesrepublik zu finden. 

Durch den hohen Wohnflächenanteil kann in diesen Gemeinden weder aus der fermentativen, 

noch aus der synthetischen Biogaserzeugung Methan für eine direkte Einspeisung 

bereitgestellt werden. Die restlichen rund 20 Mrd. m³ Methan die für eine Rückspeisung in 

höhere Netzebenen zur Verfügung stehen, reichen aus um diesen Bedarf der Ballungszentren 

und Großstädte zu decken (Tabelle 6.2) 
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Abbildung 6.2: mögliche n-fache Einspeisekapazität und restliche verfügbare Menge an Me-
than je Gemeinde 

Abbildung 6.2 verdeutlicht den oben beschriebenen Sachverhalt näher. Die linke Darstellung 

dient der Einordnung, in welchen Gemeinden die Aufnahmekapazität des Ortsverteilnetzes 

teilweise um den Faktor 1.000 überschritten wird. Aus der Grafik können die Gemeinden 

identifiziert werden, in denen eine Erhöhung der Netzkapazität von enormem Vorteil wäre. Die 

rechte Grafik verdeutlicht die absoluten Mengen, die noch an Methan deutschlandweit zur 

Verfügung stehen. Die Gesamtmenge beläuft sich nach Tabelle 6.2 auf rund 

20,1 Mrd. m³ Methan. Diese EE-Methanmenge muss in höhere Netzebenen eingespeist 

werden und kann dort den Verbrauchern zugeführt werden. Das deutsche Gasnetz hat in den 

höheren Netzebenen eine große Speicherfähigkeit, weshalb die Gasnetzkapazität kein 

limitierender Faktor bei der Einspeisung ist. Primär im norddeutschen Raum bedarf es einer 

Anpassung von Einspeisepunkten zur Integration von grünen Gasen ins deutsche Erdgasnetz.  
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7 Prognose und Ausblick für die Jahre 2020, 2030, 2040 

und 2050 sowie Entwicklungsmöglichkeiten für den 

Ausbau von EE-Gasen (AP 5) 

7.1 Prognose zur Biomethanerzeugung 

7.1.1 Biomethanerzeugung mittels industrieller Reststoffen 

7.1.1.1 Bioethanolproduktion 

Seit 2005 gab es immer wieder Wachstumsphasen bei der Bioethanolproduktion. Durch das 

Ziel der Bundesregierung, die Treibhausgasemissionen mittels verstärktem Einsatz von Biok-

raftstoffen zu minimieren, wird von einem anhaltenden Wachstum ausgegangen. Zurzeit be-

steht zwar eine kritische Haltung der Bevölkerung zum Kraftstoff E10, da diese Schäden an 

ihren Fahrzeugen befürchten, jedoch geht das Bundesministerium für Umwelt von einer Stei-

gerung aus [194]. Ebenfalls wird von einer Steigerung des Bioethanol-Anteils im Kraftstoff aus-

gegangen.  

Hierdurch ergibt sich ein theoretisches Methangaspotential für die Bioethanolproduktion im 

Jahr 2050 in Höhe von 3,6 Mio. m³/a. Daraus ableitend konnte ein technisches wie auch wirt-

schaftliches Methangaspotential in Höhe von 3,3 Mio. m³/a. In der nachfolgenden Darstellung 

(Abbildung 7.1) ist das theoretische Methangaspotential aus Bioethanolproduktion dargestellt.  

 

 

Abbildung 7.1:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus der Bioethanolproduktion 
bis 2050 
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7.1.1.2 Biodieselproduktion  

In Abbildung 7.2 ist das prognostizierte theoretische Methangaspotential von Rohglycerin aus 

der Biodieselproduktion grafisch dargestellt. Bis 2007 stieg die Produktion von Biodiesel an. 

Seit diesem Zeitpunkt steht Biodiesel jedoch nicht mehr steuerfrei zur Verfügung, wodurch er 

als reiner Treibstoff unattraktiv wurde. Jedoch erfolgt durch das Bestreben der Einhaltung der 

Klimaschutzziele der Bundesregierung eine Beimischung des Biotreibstoffs zum konventionel-

len Diesel [194]. Hinzu kommt, dass die Mineralölkonzerne durch das Biokraftstoffquotenge-

setz dazu verpflichtet werden, mit wachsendem Anteil Biokraftstoffe einzubeziehen.  

Somit ergibt sich für 2050 ein theoretisches Methangaspotential für die Biodieselproduktion 

von 82,8 Mio. m³/a. Das daraus resultierende technische Methangaspotential liegt bei 

76,2 Mio. m³/a und das wirtschaftliche Methangaspotential bei 19 Mio. m³/a. 

 

Abbildung 7.2:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus der Biodieselproduktion bis 
2050 

 

7.1.1.3 Brauereien 

Die Bierproduktion in den kommenden Jahren wird annähernd gleich bleiben. Somit ist die 

Prognose für das theoretische Methangaspotential von Biertreber bis 2050 ebenfalls etwa kon-

stant (Abbildung 7.3). Grund dafür ist die Annahme einer gleichbleibenden Bierproduktion in 

Deutschland (leicht fallend).  
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Für 2050 ergibt sich ein theoretisches Methangaspotential aus Biertreber von 131,9 Mio. m³/a. 

Daraus resultieren ein technisches Methangaspotential von 121,3 Mio. m³/a sowie ein wirt-

schaftliches Methangaspotential von 24,3 Mio. m³/a.  

 

Abbildung 7.3:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Brauereien bis 2050 

 

7.1.1.4 Molkerei 

Bei der zukünftigen Entwicklung in der Milcherzeugung gibt es verschiedene Betrachtungs-

weisen. Einerseits spielt die Entwicklung des Milchkuhbestandes in Deutschland eine Rolle, 

andererseits die Milchleistung je Kuh. Derzeit wird von einer Minimierung der Anzahl der Milch-

kühe ausgegangen, während die Milchleistung je Kuh bereits in den letzten Jahren gleichmä-

ßig anstieg [195]. Diese Faktoren beeinflussen das Nebenprodukt Molke, welches in den Mol-

kereien anfällt, mit. In Abbildung 7.4 ist die prognostizierte Entwicklung des theoretischen Me-

thangasertrags von Molke dargestellt.  

Hierbei ergibt sich für das Jahr 2050 ein theoretisches Methangaspotential aus Molke von 

449,3 Mio. m³/a, woraus ein technisches sowie wirtschaftliches Methangaspotential von 

413,3 Mio.m³/a resultiert.  
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Abbildung 7.4:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Molkereien bis 2050 

 

7.1.1.5 Kartoffelverarbeitung 

In Bezug auf die Bevölkerungsentwicklung in Deutschland, wird mit einem Rückgang des Kar-

toffelbedarfs zu rechnen sein. Ebenfalls sinkt schon einige Jahrzehnte der pro Kopf Bedarf an 

Kartoffeln deutlich ab, wobei in den letzten Jahren dieser annähernd konstant blieb [196].  

Hierdurch ergibt sich für 2050 ein theoretisches Methangaspotential aus der Kartoffelverarbei-

tung von 47,6 Mio.m³/a. Daraus ergibt sich sowohl ein technisches als auch wirtschaftliches 

Methangaspotential von 43,8 Mio. m³/a. In Abbildung 7.5 ist das theoretische Methangaspo-

tential aus der Kartoffelverarbeitung dargestellt. 

0

100

200

300

400

500

600
M

e
th

a
n

g
a
s

p
o

te
n

ti
a

l 
in

 M
io

. 
m

³



   

 Prognose und Ausblick für die Jahre 2020, 2030, 2040 und 2050 sowie Entwicklungsmöglichkeiten für 

den Ausbau von EE-Gasen (AP 5) | 175 

 

Abbildung 7.5:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus der Kartoffelverarbeitung bis 
2050 

 

7.1.1.6 Schlachtreste 

Bei der Tierverarbeitung können verschiedene Trends betrachtet werden. In Bezug auf die 

Entwicklung der Tierbestandzahlen ist ein Rückgang bei den Rindern, jedoch eine Steigerung 

bei den Schweinen und dem Geflügel zu verzeichnen. In Abbildung 7.6 ist die Prognose des 

theoretischen Methangaspotentials bis 2050 dargestellt. Dieses theoretische Potential aus 
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Schlachtresten liegt 2050 bei 160 Mio. m³/a. Das technische Methangaspotential entspricht 

dem wirtschaftlichen Potential und liegt bei 147,2 Mio. m³/a. 

 

 

Abbildung 7.6:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Schlachtresten bis 2050 

 

7.1.1.7 Zuckerproduktion  

In den letzten 100 Jahren war ein deutlicher Anstieg des Zuckerverbrauchs in Deutschland 

erkennbar [197]. Werden davon die letzten Jahre betrachtet ist zukünftig nur noch mit einem 

geringen Wachstum zu rechnen. Somit ist das theoretische Potential der Reststoffe Melasse 

und Rübenschnitzel aus der Zuckerproduktion ebenfalls auf einem ähnlichen Niveau wie der-

zeit anzusiedeln. In Abbildung 7.7 ist dargestellt, dass sich das theoretische Methangaspoten-

tial aus der Zuckerproduktion bis 2050 auf 596,7 Mio. m³/a steigert. Daraus ergeben sich ein 

technisches Methangaspotential von 549 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches Methangaspo-

tential von 448 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.7:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus der Zuckerproduktion bis 
2050 

 

7.1.1.8 Rapsölproduktion 

In den letzten Jahren ist in Deutschland im Rapsanbau und damit auch in der Rapsölproduk-

tion ein Anstieg zu verzeichnen. Neben der Lebensmittelindustrie wird Rapsöl ebenfalls zur 

Herstellung von Biodiesel genutzt. In Abbildung 7.8 ist der prognostizierte Verlauf für das the-

oretische Methangaspotential von Rapspresskuchen dargestellt.  

Das theoretische Methangaspotential aus der Rapsölproduktion liegt 2050 bei 

2.121,4 Mio. m³/a. Daraus resultiert ein technisches Potential von 1.421,3 Mio. m³/a sowie ein 

wirtschaftliches Potential von 142,1 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.8:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus der Rapsölproduktion bis 
2050 

 

7.1.1.9 Weintrester 

Ein entscheidender Einflussfaktor für die Weinernte ist das Klima. Ernteausfälle können bei-

spielsweise durch verregnete Sommer herbeigeführt werden. In dieser Studie wird von einem 

geringen Anstieg der Weinproduktion und somit ebenfalls der Weintrester-Menge ausgegan-

gen (Abbildung 7.9). Das theoretische Methangaspotential aus Weintrester liegt 2050 bei 

42,9 Mio. m³/a. Hieraus ergibt sich ein technisches und wirtschaftliches Methangaspotential 

von 42,2 Mio. m³/a.  

0

500

1.000

1.500

2.000

2.500

3.000
M

e
th

a
n

g
a
s

p
o

te
n

ti
a

l 
in

 M
io

. 
m

³



   

 Prognose und Ausblick für die Jahre 2020, 2030, 2040 und 2050 sowie Entwicklungsmöglichkeiten für 

den Ausbau von EE-Gasen (AP 5) | 179 

 

Abbildung 7.9:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Weintrester bis 2050 

 

7.1.2 Biomethanerzeugung mittels Biomasse aus kommunalen/ gewerblichen Ein-

richtungen 

7.1.2.1 Biotonne  

Die Menge an organischen Siedlungsabfällen in Deutschland entwickelt sich unabhängig von 

der Bevölkerung. Entscheidend ist hingegen die Anschlussrate der Einwohner an die Biotonne. 

Etwa die Hälfte der deutschen Bevölkerung ist an eine Biotonne angeschlossen [198].  

In Abbildung 7.10 ist eine steigende Tendenz des Methangaspotentials aus der Biotonne dar-

gestellt, begründet durch die steigenden Abfallmengen aus der Biotonne. Es wird davon aus-

gegangen, dass immer mehr Gemeinden sowie Landkreise die Biotonne einführen werden. 

Dabei ergibt sich für 2050 ein theoretisches Methangaspotential für die Biotonne von 

354,7 Mio. m³/a. Daraus resultiert ein technisches sowie wirtschaftliches Methangaspotential 

von 326,3 Mio.m³/a.  
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Abbildung 7.10:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus der Biotonne bis 2050 

 

7.1.2.2 Grünschnitt (holzfrei) 

Da in den letzten Jahren schon eine steigende Tendenz beim Grünschnitt-Anfall beobachtbar 

war, wird zukünftig eine ähnliche Entwicklung angenommen. In Abbildung 7.11 ist das theore-

tische Methangaspotential von holzfreiem Grünschnitt bis 2050 dargestellt und steigt bis auf 

203,6 Mio. m³/a an. Daraus ergibt sich ein technisches sowie wirtschaftliches Methangaspo-

tential von 185,5 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.11:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Grünschnitt (holzfrei) bis 
2050 

 

7.1.2.3 Speisereste 

Im Folgenden wird auf die einzelnen Versorgungsgruppen eingegangen. Dabei wird ein direk-

ter Zusammenhang zwischen der Bevölkerungsentwicklung und dem Methangaspotential aus 

Speiseresten gewählt. Datenbasis für diese Bevölkerungsprognose bildet die Datenbank 

destatis [199]. Diese führt mehrere Szenarien der Bevölkerungsentwicklung aus. Dabei wurde 

sich in dieser Studie auf ein unteres, ein mittleres (durchschnittliches) und ein oberes Bevöl-

kerungsszenario entschieden. Im unteren Szenario wird von einer Geburtenrate von 1,4 Kin-

dern je Frau ausgegangen, einer Lebenserwartung von 84,8 Jahren für Männer und 88,8 Jah-

ren für Frauen sowie von einem langfristigen Wanderungssaldo von 100.000. Im mittleren 

Szenario wird ebenfalls von einer Geburtenrate von 1,4 Kindern pro Frau ausgegangen, die 

Lebenserwartung beträgt 86,7 Jahre für Männer bzw. 90,4 Jahren für Frauen und das lang-

fristige Wanderungssaldo liegt bei 200.000. Im Oberen Szenario liegt die Geburtenrate je Frau 

bei 1,6 Kindern, die Lebenserwartung beträgt erneut 86,7 Jahre für Männer und 9,4 Jahre für 

Frauen und das langfristige Wanderungssaldo liegt bei 200.000.  

7.1.2.3.1 Hochschulen 

Etwa 56 % der Abiturienten sind 2017 Studenten [200]. Dieser Anteil bildet die Grundlage für 

die Prognose bis 2050. In Abbildung 7.12 ist die Entwicklung des theoretischen Methangaspo-

tentials bis 2050 dargestellt. Dabei sind zunächst durch geburtenschwächere Jahrgänge und 

damit einem geringeren Anteil an Studierenden ein Rückgang des Speiserestanfalls und damit 

ein Rückgang des theoretischen Methangaspotentials erkennbar. Insgesamt wird bis 2050 ein 

Methangaspotential von 2,5 Mio. m³/a prognostiziert.  
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Abbildung 7.12:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Hochschu-
len bis 2050 

 

7.1.2.3.2 Bundeswehrstandorte 

In Abbildung 7.13 ist ein leichter Rückgang des Methangaspotentials aus Speiseresten der 

Bundeswehreinrichtungen bis 2050 erkennbar. Dies liegt unter anderem am Wegfall der Wehr-

pflicht. Das Methangaspotential sinkt von 1,5 Mio. m³/a (2017) auf 1,3 Mio. m³/a (2050). 
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Abbildung 7.13:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Bundes-
wehrstandorten bis 2050 

 

7.1.2.3.3 Kindertagesstätten 

Bei der Berechnung des theoretischen Methangasertrags aus Speiseresten von Kindertages-

stätten wird davon ausgegangen, dass alle 1-5 Jährigen eine Kindertagesstätte besuchen und 

dort zum Mittag eine Mahlzeit einnehmen. Mit sinkenden Geburtenraten sinken auch die an-

fallenden Speisereste in diesen Einrichtungen. In Abbildung 7.14 ist ein abfallendes Methan-

gaspotential ab ca. 2026 prognostiziert. Dies nähert sich über die Jahre bis 2050 einem Po-

tential von 6 Mio. m³/a an.  
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Abbildung 7.14:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Kinderta-
gesstätten bis 2050 

 

7.1.2.3.4 Krankenhäuser 

Das theoretische Methangaspotential aus Speiseresten von Krankenhäusern sinkt leicht von 

3 Mio. m³/a (2020) auf 2,5 Mio. m³/a (2050) ab (Abbildung 7.15). Dies kann beispielsweise mit 

der sinkenden Anzahl an Tagen, die ein Patient im Krankenhaus aufgrund moderner Behand-

lungsmethoden verbringt, begründet werden.  
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Abbildung 7.15:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Kranken-
häusern bis 2050 

 

7.1.2.3.5 Pflegeeinrichtungen 

Aufgrund guter medizinischer Standards und geringer störender Einflüsse auf die Lebens-

weise der Bevölkerung (Krieg, Hungersnöte, ...) erreichen immer mehr ältere Menschen (über 

67 Jahre) in Deutschland ein hohes Alter. Dabei wird ein Alter von 67 Jahren als Rentenein-

trittsalter angenommen. Somit nimmt die Anzahl an in Pflegeeinrichtungen wohnenden Perso-

nen in den nächsten Jahren deutlich zu, was ebenfalls in einem steigenden theoretischen Me-

thangaspotential in Abbildung 7.16 erkennbar ist. Ab 2040 wird der Anteil an älteren Personen 

nicht weiter zunehmen und das Methangaspotential pendelt sich bei knapp 7 Mio. m³/a ein. 
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Abbildung 7.16:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Pflegeein-
richtungen bis 2050 

 

7.1.2.3.6 Schulen 

Zu den hier betrachteten Schulkindern zählen alle 6-18 Jährigen (Berufsschüler inbegriffen). 

Durch sinkende Geburtenraten werden auch weniger Kinder in Zukunft in der Schule essen. 

Damit fallen weniger Speisereste an, die zur Biogasproduktion genutzt werden können. In Ab-

bildung 7.17 ist dieses sinkende theoretische Methangaspotential dargestellt. Dies nimmt von 

ca. 2,7 Mio. m³/a auf 2,5 Mio. m³/a ab.  
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Abbildung 7.17:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Schulen bis 
2050 

 

7.1.2.3.7 Restaurants 

Die Bevölkerungsentwicklung hat nur einen geringen Einfluss auf die anfallenden Speisereste 

in Restaurants. Das theoretische Methangaspotential sinkt damit nur leicht ab von 

34 Mio. m³/a auf 32 Mio. m³/a (Abbildung 7.18).  
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Abbildung 7.18:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Restau-
rants bis 2050 

 

7.1.2.3.8 Pensionen 

Bei Pensionen ist ein ähnlicher Verlauf zu prognostizieren wie bei den Restaurants, nur das 

hier deutlich weniger Speisereste anfallen, womit das theoretische Methangaspotential 2050 

bei 0,15 Mio. m³/a liegt (Abbildung 7.19).  
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Abbildung 7.19:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Speiseresten von Pensionen 
bis 2050 

 

7.1.2.3.9 Gesamt 

Werden alle anfallenden Speisereste zusammen betrachtet, summiert sich dies auf ein theo-

retisches Methangaspotential von 54,1 Mio. m³ bis 2050 (Abbildung 7.20). Den größten Anteil 

haben dabei die Restaurants. Aus diesem Grund ähnelt der prognostizierte Verlauf des theo-

retischen Methangaspotentials sehr dem für Restaurants. Daraus resultieren ein technisches 

sowie ein wirtschaftliches Methangaspotential von 50,3 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.20:  Prognose theoretisches Methangaspotential Speisereste (gesamt) bis 2050 

 

7.1.2.4 Autobahn- und Straßenbegleitgrün 

Laut Bundesverkehrswegeplan (BVWP) ist eine Erweiterung des Autobahnnetzes in den 

nächsten Jahren geplant und wird sich von 2015 bis 2030 um 400 km auf insgesamt 14.400 km 

vergrößern [201].Dies hat jedoch kaum Einfluss auf das Potential. Mit zukünftig optimierten 

Techniken zur Bergung des Grünschnitts könnte das technische Potential, welches derzeit nur 

20 % des theoretischen Potentials entspricht, deutlich, auf 50 %, erhöht werden. 

In Abbildung 7.21 ist das theoretische Methangaspotential aus Autobahnbegleitgrün darge-

stellt. Dies beträgt 2050 11,1 Mio. m³/a, woraus sich ein technisches sowie wirtschaftliches 

Potential von 2,2 Mio. m³/a ergibt.  
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Abbildung 7.21:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Autobahnbegleitgrün bis 
2050 

 

Für die Bundesstraßen ist nach dem BVWP eine Erweiterung des Netzes von 45.200 km auf 

47.900 km geplant [201]. Dabei ist der prozentuale Ausbau im Vergleich zum Autobahnausbau 

geringer. Beim Straßenbegleitgrün wird von einem leichten Rückgang des theoretischen Po-

tentials ausgegangen, welches 2050 54,6 Mio. m³/a beträgt (Abbildung 7.22). Daraus resultiert 

ein technisches sowie wirtschaftliches Potential von 10,9 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.22:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Straßenbegleitgrün bis 2050 

 

 

7.1.2.5 Supermarktreste 

Den größten Einfluss auf die Menge an anfallenden Supermarktresten und somit der Prognose 

zum Methangasertrag hat die Bevölkerungszahl in Deutschland. Da diese vermutlich leicht 

rückläufig ist, sinken auch die Mengen an Supermarktresten sowie deren theoretisches Me-

thangaspotential. Liegt dies 2017 noch bei 115,7 Mio. m³/a, erreicht es 2050 nur noch 

109,5 Mio. m³/a (Abbildung 7.23). Daraus ergibt sich ein technisches sowie wirtschaftliches 

Methangaspotential von 101,8 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.23:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Supermarktresten bis 2050 

 

7.1.3  Biomethanerzeugung mittels Biomasse aus landwirtschaftlicher Produktion 

7.1.3.1 Energiepflanzen 

In dieser Studie wird von einem etwa konstanten Anbau von Energiepflanzen bis 2050 ausge-

gangen, d.h. es werden keine/kaum weiteren zusätzliche Flächen für die Biogaserzeugung in 

Anspruch genommen. Die Auswahl der Flächen erfolgt dabei aufgrund von Nachhaltigkeitskri-

tieren (insb. unter Berücksichtigung des Bodens und Trinkwassers), so dass regional zu einer 

Verschiebung der Anbauflächen/-regionen kommt. Daraus resultierend liegt die Anbaufläche 

im Jahr 2050 bei ca. 2,2 Mio. ha (2015: 2,1 Mio. ha). Damit bleibt das theoretische Methan-

gaspotential für Energiepflanzen bis 2050 ebenfalls annähernd konstant bei 6.368,4 Mio. m³ 

(Abbildung 7.24). Daraus resultiert ein technisches Methangaspotential von 5.636 Mio. m³/a 

sowie ein wirtschaftliches Methangaspotential von 5.502,3 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.24: Prognose theoretisches Methangaspotential aus Energiepflanzen bis 2050 

 

7.1.3.2 Erntereste 

Da bei jeder der Pflanzenarten ein eigener Entwicklungstrend vorliegt, werden die Methan-

gaserträge einzeln betrachtet.  

7.1.3.2.1 Maisstroh 

Das Methangaspotential von Maisstroh bis 2050 ist in Abbildung 7.25 dargestellt. Aufgrund 

der sinkenden Erntemengen von Mais (Körnermais), fällt auch weniger Maisstroh als Neben-

produkt an. Die Gesamtmenge an zur Verfügung stehendem Maisstroh verringert sich von 

2017 mit 4,5 Mio. t auf 3,3 Mio. t. Daraus folgt eine Verringerung des theoretischen Methan-

gaspotentials 2050 von Maisstroh auf 375,1 Mio. m³/a. Das technische sowie wirtschaftliche 

Methangaspotential liegt hier bei 0 m³/a.  
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Abbildung 7.25:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Maisstroh bis 2050 

 

7.1.3.2.2 Zuckerrübenblatt 

Im Jahr 2017 liegt die Ernte von Zuckerrüben bei 34 Mio. t. Dies entspricht einem Methangas-

potential von den dabei anfallenden Zuckerrübenblättern von 926,3 Mio. m³/a. In der vorlie-

genden Studie wird von einem geringen Anstieg der Zuckerrübenernte und damit von einem 

Anstieg des theoretischen Methangaspotentials bis 2050 auf 977,2 Mio. m³/a ausgegangen 

(Abbildung 7.26). Daraus ergibt sich ein technisches Methangaspotential von 171 Mio. m³/a. 

Das wirtschaftliche Methangaspotential beträgt 166,2 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.26:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Zuckerrübenblättern bis 2050 

 

7.1.3.2.3 Kartoffelblatt 

Für die Kartoffelblatternte wird von einer gleichbleibenden Menge über die nächsten Jahre 

ausgegangen. Die Anfallmenge an Kartoffeln bleibt dabei etwa bei 11 Mio. t pro Jahr. Somit 

ergibt sich ein theoretische Methangaspotential aus Kartoffelblättern für 2050 von 

104,7 Mio. m³/a (Abbildung 7.27). Das technische wie auch wirtschaftliche Potential liegt bei 

0 m³/a. 
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Abbildung 7.27:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Kartoffelblatt bis 2050 

 

7.1.3.2.4 Rapsstroh 

In den letzten Jahren ist ein deutlicher Anstieg an Rapsstroh- sowie Rapsstrohmengen zu 

erkennen. Dies liegt unter anderem an den durch Züchtungen erzielten Vorteilen wie Hektar-

ertrag, Pflanzengesundheit, Standfestigkeit und Winterhärte [202]. Bis 2050 wird das theoreti-

sche Methangaspotential aus Rapsstroh bei 857,5 Mio. m³/a liegen (Abbildung 7.28). Das da-

raus resultierende technische wie auch wirtschaftliche Methangaspotential liegt bei 0 m³/a. 

Grund hierfür ist die zu hohe Feuchtigkeit, der technisch zu hohe Aufwand sowie dass ein Teil 

zur Humusbildung auf dem Feld verbleiben muss.  
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Abbildung 7.28:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Rapsstroh bis 2050 

 

7.1.3.3 Dauergrünland 

Die Fläche an Dauergrünland nimmt stetig zu. Dies liegt unter anderem an der sinkenden 

Rinderzahl der letzten Jahre sowie an einer durch die EG-Verordnung Nr. 796/2004 festge-

legte Mindestfläche für Dauergrünland [203]. Diese Mindestfläche war nötig einzuführen, da 

das Grünlandfutter aufgrund von steigender Milchleistung sowie hohem Kostendruck durch 

Kraftfutter immer mehr verdrängt wurde [204]. In der vorliegenden Studie wird unter Verwen-

dung des Heubedarfs pro Rind und der somit prognostizierten Anzahl an Rindern das Methan-

gaspotential berechnet. Da die Anzahl der Rinder und somit der Heubedarf sinken wird, steht 

zukünftig mehr Dauergrünland zur Biogaserzeugung zur Verfügung. Dabei wird ein Anstieg 

des theoretischen Methangaspotentials von 2.462,1 Mio. m³/a (2017) auf 3.142,9 Mio. m³/a 

(2050) prognostiziert (Abbildung 7.29). Daraus ergibt sich für 2050 ein technisches Methan-

gaspotential von 2.671,5 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches Methangaspotential von 

1.133,2 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.29: Prognose theoretisches Methangaspotential aus Dauergrünland bis 2050 

 

7.1.3.4 Exkremente (Gülle) 

7.1.3.4.1 Rindergülle 

Die anfallende Menge an Rindergülle steht im direkten Zusammenhang mit der Entwicklung 

der Rinderzahl. Da diese rückläufig ist, nimmt die Menge an Rindergülle und somit auch deren 

Methangaspotential ab. In Abbildung 7.30 ist das theoretische Methangaspotential aus Rin-

dergülle bis 2050 dargestellt. Dabei wird aufgrund der sinkenden Rinderzahl von einem Rück-

gang des theoretischen Potentials auf etwa 1.715,6 Mio. m³/a bis 2050 ausgegangen. Daraus 

ergibt sich ein technisches wie auch wirtschaftliches Methangaspotential von 

1.456,5 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.30:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Rindergülle bis 2050 

 

7.1.3.4.2 Schweinegülle 

Die Anzahl an Schweinen in Deutschland wird als leicht rückläufig prognostiziert. Dabei sinkt 

der Bestand von etwa 27 Mio. Tieren (2017) auf 25,86 Mio. Tiere (2050). Daraus folgt, dass 

ebenfalls das theoretische Methangaspotential bis 2050 leicht absinkt auf 509,9 Mio. m³/a (Ab-

bildung 7.31). Somit resultiert daraus ein technisches wie auch wirtschaftliches Methangaspo-

tential von 453,8 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.31:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Schweinegülle bis 2050 

 

7.1.3.4.3 Geflügelgülle 

Die Geflügelanzahl und somit die Menge an Geflügelgülle nimmt deutlich zu. Der Bestand 

erweitert sich dabei in Deutschland von ca. 150 Mio. (2015) auf knapp 200 Mio. Tiere (2050). 

Damit steigt auch das theoretische Methangaspotential von 79,3 Mio. m³/a (2017) auf 

102,2 Mio. m³/a in 2050 an (Abbildung 7.32). Daraus ergibt sich ein technisches wie auch wirt-

schaftliches Methangaspotential von 92 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.32:  Prognose theoretisches Methangaspotential aus Geflügelgülle bis 2050 

 

7.1.4 Gesamtprognose zur Biomethanerzeugung 

Werden die Biomethanpotentiale miteinander verglichen fällt auf, dass diese bis 2050 tenden-

ziell ansteigen (siehe Abbildung 7.33). Aktuell beträgt das theoretische Methangaspotential 

aus industriellen Reststoffen 3,4 Mrd. m³/a und wird für 2050 auf 3,6 Mrd. m³/a prognostiziert. 

Großen Einfluss haben dabei die steigenden Potentiale aus den Reststoffen der Biodiesel- 

und Rapsölproduktion. Daraus folgt für 2050 ein technisches Methangaspotential aus indust-

riellen Restoffen von 2,8 Mrd. m³/a sowie ein wirtschaftliches Methangaspotential von 

1,3 Mrd. m³/a. Das aktuelle Methangaspotential aus kommunalen und gewerblichen Reststof-

fen beträgt 0,7 Mrd. m³/a und wird sich bis 2050 auf 0,8 Mrd. m³/a steigern. Dies liegt vor allem 

an den steigenden Potentialen aus den Substraten Grünschnitt wie auch Biotonne. Das tech-

nische wie auch wirtschaftliche Methangaspotential aus kommunalen und gewerblichen Rest-

stoffen beläuft sich 2050 auf 0,7 Mrd. m³/a. Aus den Reststoffen der landwirtschaftlichen Pro-

duktion kann ein derzeitiges theoretisches Methangaspotential von 13,4 Mrd. m³/a ermittelt 

werden, welches sich bis 2050 auf 14,2 Mrd. m³/a steigert. Das technische Methangaspoten-

tial aus Reststoffen der landwirtschaftlichen Produktion beträgt 9,8 Mrd. m³/a im Jahr 2050 und 

das wirtschaftliche Methangaspotential liegt bei 8,8 Mrd. m³/a. Insgesamt beträgt das theore-

tische Methangaspotential aktuell 17,5 Mrd. m³/a. Dies steigt bis 2050 auf einen Wert von 

18,6 Mrd. m³/a an. Daraus folgt ein technisches Methangaspotential von 14 Mrd. m³/a sowie 

ein wirtschaftliches Methangaspotential von 10,8 Mrd. m³/a. Vergleicht man die aktuell er-

zeugte Biogasmenge bereits mit dem aktuellen wirtschaftlichen Methangaspotential (siehe Ab-

bildung 7.33) so wird ersichtlich, dass eine Steigerung um 2 Mrd. m³/a möglich ist und bis 2050 

sogar noch weiter zunimmt.  
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Abbildung 7.33: Darstellung des theoretischen, technischen und wirtschaftlichen Biomethan-
gaspotentials bis 2050 im Vergleich zur aktuellen Biogasmenge 

 

7.2 Prognose zum SNG Potential 

7.2.1 Industrielle Reststoffe und Nebenprodukte 

Im deutschen Industriesektor gibt es eine Vielfalt an holzartigen Reststoffen, die sich zur SNG-

Erzeugung eignen. Im nachfolgenden wird auf die einzelnen Substrate eingegangen. 

7.2.1.1 Sägeindustrie 

Die Prognose der anfallenden Holzprodukte aus der Sägeindustrie wurde mit Hilfe der jährli-

chen Einschnittmengen von der FNR (Fachagentur Nachwachsende Rohstoffe e. V) erstellt. 

Im Jahr 2008 wurden in deutschen Sägewerken rund 19,2 Mio.- Kubikmeter Nadel- und Laub-

holz eingeschnitten [205]. Dieses Volumen stieg im Mittel in den darauffolgenden Jahren bis 

2017 auf circa 32,2 Mio. Kubikmeter Holz (bei Betrachtung von 92 % des in deutschen Säge-

werken verarbeiteten Holzes, standortgenau) [145]. Bei der Prognose konnte der Wert aus 

dem Jahr 2017 als ein überdurchschnittlich hoher Wert identifiziert werden. Grund dafür waren 

Unwettererscheinungen infolge derer es zu einem höheren Angebot an zur verarbeitendem 

Holz kam.  
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Abbildung 7.34: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus der Sägeindustrie bis 
2050 

Die dargestellte Prognose in Abbildung 7.34 zeigt das theoretische SNG-Methangaspotential 

aus Sägeresten, wobei dieses 2050 1.439,8 Mio. m³/a beträgt. Hieraus ergibt sich ein techni-

sches SNG-Methangaspotential von 1.325 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methan-

gaspotential von 331 Mio. m³/a.  

 

7.2.1.2 Holzwerkstoffindustrie 

Die Prognose der anfallenden Rückstände bei der Herstellung von Holzwerkstoffen (Holzpro-

dukte und Baustoffe) wurde unter Verwendung der jährlichen Schnittmengen von der FNR 

erstellt [206]. Im Jahr 2008 wurden für die Produktion rund 14,4 Mio. m³ Holz verwendet. Die-

ses Volumen ging in den darauffolgenden Jahren bis 2016 auf circa 11,2 Mio. m³ Holz zurück 

[206].  
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Abbildung 7.35: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus der Holzwerkstoffin-
dustrie bis 2050 

Die in Abbildung 7.35 dargestellte Prognose führt 2050 zu einem theoretischen SNG-Methan-

gaspotential von 108,7 Mio. m³/a, woraus sich ein technisches SNG-Methangaspotential von 

100 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 25 Mio. m³/a ergibt.  

 

7.2.1.3 Möbelindustrie 

Die Prognose für anfallende holzartige Rückstände, die bei der Produktion von Möbeln entste-

hen, wurde über den jährlichen kumulierten Umsatz der Möbelindustrie anhand der Daten von 

statista angefertigt [207]. Dabei wird von einem direkten Zusammenhang zwischen Umsatz 

und Produktion ausgegangen. Im Jahr 2017 lag der Umsatz der deutschen Möbelindustrie bei 

rund 19,7 Mrd. €. Bis 2050 wird der prognostizierte Umsatz auf 17,5 Mrd. € zurückgehen. 
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Abbildung 7.36: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus der Möbelindustrie bis 
2050 

Die Prognose des theoretischen SNG-Methangaspotentials aus Reststoffen der deutschen 

Möbelindustrie zeigt, wie in Abbildung 7.36 zu sehen ist, einen leicht degressiven Verlauf. 

Durch die Annahme, dass sich die Nachfrage an neuen Möbeln nicht signifikant ändern wird 

liegt das theoretische SNG-Methangaspotential aus der Möbelindustrie 2050 bei 

53,5 Mio. m³/a. Daraus resultiert ein technisches SNG-Methangaspotential von 51 Mio. m³/a 

sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 22 Mio. m³/a. 

 

7.2.1.4 Papierindustrie 

Bei der Produktion von Papier fällt Schwarzlauge an. Das Volumen dieses Reststoffes wurde 

über die Produktionsmenge von Papier, Karton und Pappe der deutschen Zellstoff- und Pa-

pierindustrie in den Jahren 2007 bis 2017 prognostiziert. Die Daten der jährlichen Produkti-

onsmengen werden dabei von statista [208] übernommen. 
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Abbildung 7.37: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus der Papierindustrie bis 
2050 

Abbildung 7.37 zeigt, dass für das theoretische SNG-Methangaspotential aus der deutschen 

Papierindustrie sich ein nahezu konstanter Verlauf ergibt. Das kann darin begründet werden, 

dass der Ressourcenkreislauf von Papier nahezu geschlossen ist und somit keine großen 

Steigerungen in den Produktionsmengen zu erwarten sind. Das theoretische SNG-Methan-

gaspotential aus der Papierindustrie liegt 2050 bei 530,7 Mio. m³/a. Hieraus ergibt sich ein 

technisches SNG-Methangaspotential von 504 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Me-

thangaspotential von 169 Mio. m³/a. 

 

7.2.1.5 Holzverpackungsindustrie 

Zur Erstellung der Prognose für die Holzverpackungsindustrie konnte keine belegbare Daten-

lage recherchiert werden. Die Streuung des Potentials wurde gleich dem der Papierindustrie 

gewählt, da sich dort die größten Gemeinsamkeiten finden lassen. Bis 2050 bleibt das theore-

tische SNG-Methangaspotential konstant bei 51,5 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.38: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus der Holzverpackungsin-
dustrie bis 2050 

 

7.2.1.6 Brettschichtholzindustrie 

Eine Prognose für die Brettschichtholzindustrie ist schwierig, da weder Produktionszahlen der 

vergangenen Jahrzehnte noch Prognosen Dritter vorlagen. Aus diesem Grunde wurde das 

Potential konstant belassen, so dass für 2050 ein theoretisches SNG-Methangaspotential von 

10,4 Mio. m³/a ergibt (Abbildung 7.39). Daraus resultiert ein technisches SNG-Methangaspo-

tential von 10 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 7 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.39: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus der Brettschichtholzin-
dustrie bis 2050 

 

7.2.2 Gewerbliche Reststoffe 

Bei der Prognose der SNG-Potentiale von Tischlereien und Zimmereien wurde auf die jewei-

lige Entwicklungen des Berufsstandes von statista zurückgegriffen. 

 

7.2.2.1 Tischlereigewerbe 

Zwischen 2000 und 2017 legten rund 12 % der deutschen Tischlerbetriebe ihr Handwerk nie-

der [209]. Dieser Trend wird in den kommenden Jahren nicht aufzuhalten sein, weshalb sich 

auf Basis dieser Daten zu einer degressiven Prognose der Tischler bis 2050 entschlossen 

wurde. Somit werden 2050 nur noch rund 30.500 Betriebe in Deutschland dem Tischlerhand-

werk nachgehen. Das theoretische SNG-Methangaspotential aus dem Tischlereigewerbe liegt 

2050 bei 249,2 Mio. m³/a. (Abbildung 7.40). Daraus ergibt sich ein technisches SNG-Methan-

gaspotential von 237 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 

45 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.40: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus dem Tischlereigewerbe 
bis 2050 

 

7.2.2.2 Zimmereigewerbe 

Im Vergleich zum Tischlerhandwerk legte die Anzahl der Betriebe des Zimmerhandwerks zu. 

Zwischen 2012 und 2017 eröffneten rund 6 % neue Zimmererbetriebe ihr Handwerk [210]. 

Dieser Trend wird auch in den kommenden Jahren prognostiziert. Somit werden 2050 rund 

54.600 Betriebe in Deutschland dem Zimmerhandwerk nachgehen. Das theoretische SNG-

Methangaspotential in 2050 liegt bei 171,5 Mio. m³/a, woraus ein technisches SNG-Methan-

gaspotential von 163 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 

94 Mio. m³/a resultieren.  
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Abbildung 7.41: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus dem Zimmereigewerbe 
bis 2050 

 

7.2.3 Kommunale Abfälle und Gehölzpflege 

 

7.2.3.1 Holzartige Grünabfälle 

Die anfallende Menge an holzartigen Grünabfällen aus der kommunalen Landschaftspflege 

wurde anhand der Daten der Jahre 2005 bis 2016 prognostiziert [211]. Die jährlich erhobenen 

Daten bieten hierzu eine sehr gute Möglichkeit. Für die Auswertung wurden, wie auch bei der 

Potentialbestimmung Status quo, rund 70 % der Grünabfälle als technisch, zur SNG-Erzeu-

gung möglich, eingestuft. Abbildung 7.42 zeigt das ansteigende theoretische SNG-Methan-

gaspotential aus den kommunalen Grünabfällen. Der Anstieg lässt sich mit einer gründlicheren 

Pflege und einer gesteigerten Sammelquote begründen. Das theoretische SNG-Methangas-

potential liegt somit 2050 bei 554,9 Mio. m³/a und führt zu eine technischen SNG-Methangas-

potential von 510 Mio. m³/a. Das wirtschaftliche SNG-Methangaspotential beträgt 

128 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.42: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus holzartigen Grünabfäl-
len bis 2050 

 

7.2.3.2 Altholz 

Die Datenlage zur Erstellung einer individuellen Prognose für das Altholzpotential konnte auf 

Grund der Datenlage nicht realisiert werden. Somit wurde die Streuung der Papierindustrie auf 

einen linear gleichbleibenden Verlauf projiziert Das theoretische SNG-Methangaspotential von 

Altholz liegt 2050 bei 1.316 Mio. m³/a (Abbildung 7.43). Daraus resultiert ein technisches SNG-

Methangaspotential von 1.072 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential 

von 715 Mio. m³/a.  
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Abbildung 7.43: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus Altholz bis 2050 

 

7.2.3.3 Straßenbegleitholz 

Der leichte Ausbau an Straßen hat weder einen signifikanten Einfluss auf das Biogaspotential 

des Straßenbegleitgrüns noch auf das Biomassepotentials von Straßenbegleitholz. In Abbil-

dung 7.44 ist das theoretische SNG-Methangaspotential aus Straßenbegleitholz dargestellt. 

2050 beträgt dies 67,3 Mio. m³/a, woraus sich ein technisches sowie wirtschaftliches SNG-

Methangaspotential von 40 Mio. m³/a ergibt. 
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Abbildung 7.44: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus Straßenbegleitholz bis 
2050 

 

7.2.3.4 Gehölze in der freien Landschaft 

Die Erstellung der Prognose für das Potential aus Gehölzen der freien Landschaft, wurde unter 

der Annahme erstellt, dass diese Flächen dem natürlichen Kreislauf überlassen werden. Es 

findet keine zusätzliche Bepflanzung oder Entnahme, sondern nur eine Pflege statt. Damit 

lässt sich das Potential bis 2050 als konstant betrachten (siehe Abbildung 7.45). Das theore-

tische SNG-Methangaspotential für Gehölze aus der freien Landschaft im Jahr 2050 beträgt 

318 Mio. m³/a. Hieraus ergibt sich ein technisches SNG-Methangaspotential von 

183 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 125 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.45: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus Gehölzen der freien 
Landschaft bis 2050 

 

7.2.4 Land- und Forstwirtschaftliche Landpflege und Energiepflanzen 

7.2.4.1 Waldholz 

Zur Abschätzung des Aufkommens von energetisch genutztem Waldholz, wurden die Daten 

zur Entwicklung des Holzeinschlags in Deutschland in den Jahren von 1998 bis 2016 (in 

1.000 m³ ohne Rinde) genutzt [212]. Ausgehend von der Annahme, dass sich die Anteile der 

energetischen Nutzung nicht ändern, bietet diese Datenlage eine gute Basis für die Prognose. 

Auffallend ist, dass neben großen Schwankungen in den Jahren 2002 bis 2010, sich in den 

letzten Jahren der Holzeinschlag deutlich stabilisiert hat. Das hängt damit zusammen, dass 

das ökologische Denken in der Forstwirtschaft zugenommen hat.  
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Abbildung 7.46: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus Waldholz bis 2050 

Die erstellte Prognose in Abbildung 7.46 zeigt einen leicht steigenden Verlauf bis 2050. Aus-

gehend von den früheren Werten wurde angenommen, dass sich der Holzeinschlag auf ein 

konstantes Niveau angleichen wird. Durch eine gute und stabile Aufforstung der deutschen 

Wälder ist somit eine gleichmäßige Abholzung möglich und ökologisch. Das theoretische 

SNG-Methangaspotential aus Waldholz beträgt im Jahr 2050 9.238,7 Mio. m³/a, woraus ein 

technisches SNG-Methangaspotential von 8.777 Mio. m³/a resultiert. Das wirtschaftliche SNG-

Methangaspotential beträgt 5.142 Mio. m³/a. 

 

7.2.4.2 Stroh 

Zur Erstellung der Prognose von energetisch potentiell nutzbarem Stroh wurden die Ernte-

mengen der Jahre 2011,2012, 2016 sowie 2017 aus der von destatis veröffentlichen Erntesta-

tistik verwendet [213]. Durch die geringe Datenbasis sind größere Abweichungen in der Prog-

nose feststellbar. Das gesamte Strohpotential setzt sich aus den Feldfrüchten Weizen, Rog-

gen, Gerste, Triticale und Hafer zusammen. Dabei orientiert sich das Gesamtpotential stark 

an der Erntemenge von Weizen, da hier die mengenmäßig größten Potentiale vorhanden sind. 

Die Abbildung 7.47 zeigt, dass von einem steigenden Strohpotential bis 2050 ausgegangen 

werden kann. Die Gründe dafür liegen in der intensiveren Landwirtschaft und höheren Ern-

teerträgen der einzelnen Feldfrüchte. Bis 2050 steigt das theoretische SNG-Methangaspoten-

tial von Stroh auf 8.440 Mio. m³/a. Hieraus ergibt sich ein technisches SNG-Methangaspoten-

tial von 5.909 Mio. m³/a sowie ein wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 

2.955 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.47: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus Stroh bis 2050 

 

7.2.4.3 Kurzumtriebsplantagen 

Die Prognose für die Kurzumtriebsplantagen (KUP) war, neben anderen Substraten, auf Grund 

der geringen Datenlage schwer durchführbar. Für diese Art der landwirtschaftlichen Nutzung 

gibt es wenige bis keine Daten. Das Potential der KUP in Deutschland ist jedoch noch nicht 

annährend ausgeschöpft, nur ist die Bereitschaft bei vielen Landwirten noch nicht vorhanden 

bzw. wirtschaftlich durchführbar. Solange diese Probleme und Vorurteile bestehen, kann keine 

stimmige Prognose erstellt werden, weshalb in dieser Studie das Potential vorerst als konstant 

und auf (sehr) niedrigem Niveau angesehen wird. Die Autoren sind sich jedoch einig, dass es 

in diesem Bereich durchaus noch sehr große Potentiale nach oben geben kann. In Abbildung 

7.48 ist die Prognose des theoretischen SNG-Methangaspotentials von Kurzumtriebsplanta-

gen bis 2050 dargestellt. Dieses beträgt 2050 21,6 Mio. m³/a, woraus sich ein technisches 

sowie wirtschaftliches SNG-Methangaspotential von 21 Mio. m³/a ergibt.  
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Abbildung 7.48: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus Kurzumtriebsplantagen 
bis 2050 

 

7.2.4.4 Baumschnitt aus Obstplantagen, Streuobstwiesen und Rebflächen 

Zur Prognose des Potentials aus Obstplantagen, Streuobstwiesen und Rebflächen wurde die 

landwirtschaftliche Fläche, auf dem die Nutzung erfolgt, herangezogen [214]. In den letzten 

Jahren wurde demnach auf einer nahezu konstanten Fläche angebaut. Da sich in Deutschland 

nicht viele zusätzliche Flächen für den Weinanbau bzw. für einen kommerziellen Obstanbau 

eigenen, wird von einem annähernd konstanten Verlauf ausgegangen.  

Wie in Abbildung 7.49 dargestellt wird das theoretische SNG-Methangaspotential für 2050 mit 

77,5 Mio. m³/a prognostiziert. Daraus ergibt sich ein technisches und wirtschaftliches SNG-

Methangaspotential von 74 Mio. m³/a. 
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Abbildung 7.49: Prognose theoretisches SNG-Methangaspotential aus Obstplantagen und Reb-
flächen bis 2050 

 

7.2.5 Gesamtprognose zum SNG-Potential aus holzartiger Biomasse 

Für das SNG-Methangaspotential aus holzartiger Biomasse wird, wie bereits in Kapitel 7.1.4, 

eine Steigerung der Potentiale prognostiziert (siehe Abbildung 7.50), wobei dies nicht auf alle 

Bereiche zutrifft. Das theoretische SNG-Methangaspotential aus industriellen Reststoffen be-

trägt aktuell 2,3 Mrd. m³/a und sinkt bis 2050 auf 2,2 Mrd. m³/a. Den größten Einfluss hat hier-

bei die Sägeindustrie. Das technische SNG-Methangaspotential liegt 2050 bei 2,0 Mrd. m³/a 

und das wirtschaftliche Methangaspotential bei 0,6 Mrd. m³/a. Das SNG-Methangaspotential 

aus gewerblichen Reststoffen geht ebenfalls bis 2050 von zurzeit 476 Mio. ³/a auf 

420,7 Mio. m³/a zurück. Dies liegt an dem weiterhin prognostizierten Rückgang an Tischlerei-

Unternehmen. Das theoretische SNG-Methangaspotential aus kommunalen Reststoffen be-

trägt aktuell 2,2 Mrd. m³/a und steigt aufgrund eines steigenden Potentials aus holzartigen 

Grünabfällen bis 2050 auf 2,3 Mrd. m³/a an. Das technische SNG-Methangaspotential aus 

kommunalen Reststoffen liegt 2050 bei 1,8 Mrd. m³/a und das wirtschaftliche SNG-Methan-

gaspotential bei 1 Mrd. m³/a. Das theoretische SNG-Methangaspotential aus landwirtschaftli-

chen Reststoffen liegt aktuell bei 16,8 Mrd. m³/a und wird bis 2050 auf 17,8 Mrd. m³/a aufgrund 

von steigenden Potentialen der Substrate Waldholz und Stroh ansteigen. Das technische 

SNG-Methangaspotential beträgt 2050 14,8 Mrd. m³/a und das wirtschaftliche SNG-Methan-

gaspotential 8,2 Mrd. m³/a. Insgesamt steigt das SNG-Methangaspotential von zurzeit 

21,8 Mrd. m³/a auf 22,7 Mrd. m³/a im Jahr 2050. Daraus resultiert ein technisches SNG-Me-

thangaspotential von 19 Mrd. m³/a sowie ein wirtschaftliches Methangaspotential von 

9,9 Mrd. m³/a.  
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Abbildung 7.50: Darstellung des theoretischen, technischen und wirtschaftlichen SNG-Methan-
gaspotentials bis 2050 

 

 

7.3 Prognose zum PtG-Potential 

Zur Berechnung der Prognose zukünftig potentiell entstehender Überschussstrommengen und 

damit PtG-Potentialen, wird die Entwicklung der Strombilanzen nach Nitsch verwendet. Im 

Gegensatz zu den Potentialen von fermentativ und synthetisch erzeugtem Methan, gibt es bei 

den wasserstoffhaltigen Gasen jeweils nur ein wirtschaftliches Potential. Auffällig in der Ent-

wicklung dieser Stromerzeugung ist der sinkende Trend des konventionellen Anteils bis zum 

Jahr 2030 (Tabelle 7.1). Dieses Minimum begründet sich in der verringerten nuklearen Grund-

lastbereitstellung. Der ab dem Jahr 2022 durch die Bundesregierung beschlossene Atomaus-

stieg und erste abgeschaltete Kohlekraftwerke (Ausstieg bis 2038) führen zu massiven Wegfall 

von Grundlastkraftwerken [183, 215]. Dieses Defizit kann der EE-Zubau bis 2030 nicht aus-

gleichen. Erst ab dem Betrachtungsjahr 2050 kann eine Steigerung des verfügbaren Über-

schussstroms durch den Zubau von EE-Anlagen festgestellt werden. 
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Tabelle 7.1: Strombilanz für die Basisjahre, Angaben in TWh/a nach [182] 

 2015 2030 2050 

Strombedarf 514 520 579 

Stromerzeugung 568 567 799 

→davon konventionell 396 179 64 

→davon erneuerbar 172 388 735 

 

Die vorliegende Methodik betrachtet den zeitlichen Anfall der fluktuierenden EE-Mengen nur 

jahresweise. Dabei soll nicht spezifisch untersucht werden, in welcher Stunde des Jahres der 

Überschussstrom anfällt. Vielmehr sind die räumliche Verortung und die anfallende Menge an 

Überschussstrom maßgeblich. 

Tabelle 7.2: EE-Strommenge zur Erzeugung von Wasserstoffs mittels Elektrolyse für die 
Jahre 2015, 2030 und 2050, eigene Berechnung 

 2015 2030 2050 

EE-Strom für PtG in TWh 54 47 220 

H2-Menge in Mrd. m³ i.N./a 11,4 9,9 46,6 

 

Die vorliegende Methodik betrachtet den zeitlichen Anfall der fluktuierenden EE-Mengen nur 

jahresweise. Dabei soll nicht spezifisch untersucht werden, in welcher Stunde des Jahres der 

Überschussstrom anfällt. Vielmehr sind die räumliche Verortung und die anfallende Menge an 

Überschussstrom maßgeblich. 

Tabelle 7.2 sind die berechneten EE-Strommengen und die daraus resultierenden Volumen 

an Wasserstoff pro Jahr dargestellt. Die Werte werden über einen mittleren Wirkungsgrad ei-

ner PEM-Elektrolyse von 75 % und einem Brennwert von Wasserstoff von 3,54 kWh/m³ i.N. 

bestimmt. Die gemeindespezifischen Ergebnisse sind in der folgenden Abbildung grafisch vi-

sualisiert. 
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2015 2030 2050 

Abbildung 7.51: Darstellung der Wasserstoffpotentiale je Gemeinde in Millionen Kubikmeter 
Wasserstoff pro Jahr 

In Abbildung 7.51 sind die aus  

Tabelle 4.37 ermittelten Potentiale dargestellt. Dabei wird ersichtlich, dass primär in ländlichen 

Regionen EE-Stromüberschüsse generiert werden können. Nach der vorliegenden Methodik 

stehen städtische Gebiete, beispielsweise Berlin oder das Ruhrgebiet, durch die hohen Be-

darfe nicht für die technische Anwendung eines Elektrolyseurs zur Verfügung. 

7.4 Prognose des Gesamtpotentials aller relevanten EE-Gase 

Die Verschneidung der Prognose für das Gesamtpotentials der resultierenden EE-Gasmen-

gen für das Jahr 2030 zeigt, dass nur marginale Veränderungen der Potentiale entstehen. 

Durch die Abschaltung der konventionellen Kraftwerke zur Stromerzeugung, wie beispiels-

weise Kohle und Atomkraft, verringert sich die potentiell verfügbare Überschussstrommenge 

für die PtG Anwendung. Demnach können die steigenden Potentiale aus der fermentativen 

und synthetischen Biogaserzeugung diesem Trend nicht entgegenwirken. Somit verringert 

sich das Gesamtpotential aller EE-Gase leicht auf rund 226 TWh. 
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Tabelle 7.3: Einspeisekapazitäten von Methan in das Ortsverteilnetz im Jahr 2030 

 Methangaspotential in 
Mrd. m³/a 

Aufnahmefähigkeit von Methan im Ortsverteilnetz  
(in Deutschland gesamt) 

18,38 

produzierbar durch fermentativ erzeugtes Biogas 10,55 

produzierbar durch synthetisch erzeugtes Biogas 9,65 

Methanisierung von EE-H2 2,47 

Summe Methan für die Einspeisung 22,66 

durch maximale Kapazität je Gemeinde direkt einspeisbar  
ins Ortsverteilnetz 

2,77 

restliches Methan für übergeordnete Netzebenen 19,89 

 

Bis zum betrachteten Prognosejahr 2050 steigen die Wasserstoffpotentiale aus der PtG Tech-

nologie massiv an. Rund 220 TWh stehen für eine Wasserstofferzeugung mittels Elektrolyse 

zur Verfügung. Daraus resultierend, wird ein deutlich größeres Methanisierungspotential be-

rechnet und ausgewiesen. Dieses EE-Methan als dritte Säule der EE-Gasbereitstellung etab-

lieren und somit wie die fermentative und synthetische Biogaserzeugung rund 100 TWh Ener-

gie bereitstellen. Innerhalb der definierten Modellgrenzen verbleibt ein nicht methanisierbares 

Wasserstoffpotential in Höhe von rund 7,0 Mrd. m³. Daraus ergeben sich weitere Nutzungspo-

tentiale, beispielweise im Sektor der Mobilität. 

Tabelle 7.4: Einspeisekapazitäten von Methan in das Ortsverteilnetz im Jahr 2050 

 Methangaspotential in 
Mrd. m³/a 

Aufnahmefähigkeit von Methan im Ortsverteilnetz  
(in Deutschland gesamt) 

10,06 

produzierbar durch fermentativ erzeugtes Biogas 10,76 

produzierbar durch synthetisch erzeugtes Biogas 9,93 

Methanisierung von EE-H2 9,87 

Summe Methan für die Einspeisung 30,55 

durch maximale Kapazität je Gemeinde direkt einspeisbar  
ins Ortsverteilnetz 

2,67 

restliches Methan für übergeordnete Netzebenen 27,88 

 

7.5 Zukünftige Anwendungstechnologien 

7.5.1 Strom- und Wärmesektor 

Erneuerbare Gase finden zurzeit im Wesentlichen Anwendung zur Stromerzeugung in mit Bi-

ogas / Biomethan betriebenen Blockheizkraftwerken sowie in der Wärmebereitstellung, bei-

spielsweise in Wohn- und Geschäftshäusern. Weiterhin werden erneuerbare Gase auch in 

KWK-Anlagen zur Fernwärmeerzeugung eingesetzt. Auch zukünftig bieten sich erneuerbare 

Gase zur Dekarbonisierung des Wärmesektors an. Die heutigen gasbetriebenen Wärmeer-

zeugungstechnologien und ihre Entwicklung bis 2050 sind in Tabelle 7.5 zusammengestellt. 

Jede Technologie ist in zwei Leistungsklassen spezifiziert. Es sind die heutigen Wirkungs-

grade angegeben und je nach Datenlage auch die zukünftigen Werte aufgeführt. Die Einsatz-

möglichkeiten des Brennstoffs sind farblich dargestellt. Zunächst werden die Technologien mit 
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dem gelb dargestellten Erdgas betrieben. Der Niedertemperaturkessel kann auch schon mit 

einem zunehmenden Anteil an erneuerbaren Gas betrieben werden, im Jahrzehnt 2020 wech-

selt die Farbskala von gelb nach grün. Je grüner die Markierung, desto größer der EE-Gasan-

teil. Ab 2040 beginnt bei dem Niedertemperaturkessel die blau-schwarze Einfärbung, die den 

Auslauf dieser Technologie kennzeichnet. Bei dem Brennwertkessel tritt der zunehmende EE-

Gasanteil gegen Ende der 2020er Jahre ein, die Technologie wird ca. ab dem Jahr 2045 aus-

laufen. Die Wirkungsgrade der Gaskessel bleiben während des betrachteten Zeitraums unver-

ändert.  

Die erneuerbaren Gase kommen in den KWK-Technologien in den 2030-er Jahren verstärkt 

zur Anwendung, der Anteil an grünem Gas nimmt bis 2050 immer weiter zu. Bis auf das BHKW 

ist bei den anderen KWK-Technologien noch ein Anstieg der Wirkungsgrade prognostiziert.  

Tabelle 7.5: Zukünftige Entwicklung der Anwendungstechnologien zur Wärmebereitstellung 

 

Die Darstellung in Abbildung 7.52 aus der Studie “Was kostet die Energiewende“ [216] des 

Fraunhofer-Instituts für solare Energietechnik zeigt eine mögliche Entwicklung der Techniken 

zur Wärmebereitstellung im Gebäudesektor. Es wurde ein Szenario betrachtet, in dem bis zum 

Jahr 2050 85 % der CO2-Emissionen reduziert werden. Es wurde eine gesamte energetische 

Sanierung des Gebäudebestands bis 2040 vorausgesetzt. Die Ölkessel laufen bis Anfang 

2030 aus, die Gaskessel werden in diesem Szenario 2048 nicht mehr zur Anwendung kom-

men. Die Gaswärmepumpe, die zurzeit fast vom Markt verschwunden ist, kommt ab 2027 wie-

der und hat im Jahr 2050 einen Anteil von ca. 23 %. Die Gaswärmepumpen und die bei fast 

20 % liegenden Wärmenetze sind Einsatzmöglichkeiten von erneuerbaren Gasen.  
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Abbildung 7.52:Entwicklung der Zusammenstellung der Heiztechniken zur Wärmebereitstel-

lung in Gebäuden [216] 

Abbildung 7.53 stellt eine weitere mögliche Entwicklung der Wärmeversorgungsstruktur im 

Gebäudebestand, aufgeteilt nach Technologien, für die Jahre 2015 bis 2050 dar. Dieses Sze-

nario wurde im Rahmen des EU-Projektes EPISCOPE zum Thema „Szenarienanalysen und 

Monitoringkonzepte im Hinblick auf die langfristigen Klimaschutzziele im deutschen Wohnge-

bäudebestand“ entwickelt. Die zentrale Quelle für die Beurteilung des energetischen Zustands 

und die Modernisierungstrends ist die Erhebung „Datenbasis Gebäudebestand“ [217], die die 

Situation Ende 2009 widerspiegelt.  
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Abbildung 7.53: Entwicklung der Wärmeversorgungsstruktur von Wärmeerzeugern im Ge-
bäudebestand 2009 [217] 

Brennstoffzellen können sowohl im Gebäudesektor, Gewerbe, Industrie als auch in der Mobi-

lität zukünftig eingesetzt werden. Sie eignen sich insbesondere für die Nutzung erneuerbaren 

Wasserstoffs aus Power-to-Gas. Brennstoffzellen bieten zudem noch weiteres Entwicklungs-

/Optimierungspotential. Eine Steigerung des elektrischen Wirkungsgrades und somit auch des 

Gesamtwirkungsgrades in den nächsten 10 bis 15 Jahren ist anzunehmen. Die nachfolgenden 

Daten zu den Wirkungsgraden und den Entwicklungsmöglichkeiten stammen aus den Tech-

nologie-Steckbriefen des Projektes aus dem Virtuellen Institut Strom zu Gas und Wärme – 

„Flexibilisierungsoptionen im Strom-Gas-Wärme-System“, Abschlussbericht, Band V, 2018 

von K. Görner und D. Lindenberger (Hrsgb.) [218]. 
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Tabelle 7.6: Zukünftige Entwicklung der Brennstoffzellentechnologie  

 

 

7.5.2 Mobilitätssektor 

Im Mobilitätssektor stellt der motorisierte Individualverkehr aktuell mit einem relativen Anteil 

um 80 % den dominierenden Verkehrsträger im Personenverkehr in Deutschland dar [219] , 

[220]. Im gesamtdeutschen Verkehrssektor überwiegen in Bezug auf das Jahr 2015 

Dieselkraftstoffe mit einem Anteil von 52 % und Motorenbenzin mit einem Anteil von 27 %. 

Strom spielt mit einem Anteil von 2 % noch eine untergeordnete Bedeutung bezüglich des 

gesamten Endenergieverbrauchs für Mobilität. Gleiches gilt für Gase, welche mit einem 

Jahresenergieverbrauch von 2 TWh/a einen Anteil unter 1 % an der Energiebereitstellung für 

den Mobilitätssektor aufweisen [221]. Auch in der vom Kraftfahrt-Bundesamt veröffentlichten 

Statistik bezüglich der genutzten Kraftstoffart wird die untergeordnete Bedeutung von 

alternativen Kraftstoffe von 1 % im derzeitigen nationalen Pkw-Bestand deutlich [222]. Von 

diesen alternativen Kraftstoffen wie Gas, Hybride Antriebstechnologien sowie Elektroantriebe 

besitzt Gas mit 63 % den größten Anteil (Stand 01.01.2018). 

Bei den Anteilen der Kraftstoffarten an den Pkw-Neuzulassungen im motorisierten Individual-

verkehr in Deutschland im Jahr 2017 entfallen ca. 58 % auf Benzin, 36,5 % auf Diesel und 

3,5 % auf alternative Kraftstoffe (Gas, Hybrid und Elektro). In dem Segment der Neuzulassun-

gen mit alternativen Kraftstoffe dominieren Hybrid-Fahrzeuge mit über 70 %, gefolgt von den 

Elektro-Fahrzeugen mit 21 %. Der Trend im Bereich der Gas-Mobilität bezüglich des motori-

sierten Individualverkehrs ist rückläufig. 2017 betrug der gemeinsame Anteil von Flüssig- und 

Erdgas-PKW rund 7 % bezogen auf das Segment neu zugelassener Pkw mit alternativen 

Kraftstoffen. [223] 

Im Rahmen der Kurzstudie „Erneuerbare Energien im Verkehr“ des Deutschen Zentrums für 

Luft- und Raumfahrt e.V. [224], wurden mögliche Entwicklungspfade (Szenarien) hinsichtlich 

der Antriebstechnologien des zukünftigen Pkw-Bestandes vorgestellt. Die Ergebnisse der drei 

Szenarien der Kurzstudie „Erneuerbare Energien im Verkehr“ stimmen darin überein, dass der 

Anteil von Benzin-Pkw bis zum Jahr 2050 auf unter 25 % sinkt und der Anteil von Diesel-Pkw 
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auf unter 17 %, siehe Abbildung 7.54. Je nach Entwicklungspfad ergeben sich diverse Optio-

nen zur Struktur des übrigen nationalen Pkw-Bestandes.  

 
Abbildung 7.54:Entwicklung der Anteile der Antriebstechnologien am Pkw-Bestand in 

Deutschland in drei unterschiedlichen Szenarien[224] 

Die Entwicklung der zukünftigen Anwendungstechnologien im Mobilitätssektor ist in Tabelle 

7.7 dargestellt, die verwendeten Literaturstellen sind als Quelle darunter aufgeführt. Der Fokus 

liegt auf den mit CNG und LNG betriebenen Fahrzeugen sowie mit Brennstoffzellen angetrie-

bene PKW, Busse und Elektrofahrzeuge mit unterschiedlichen elektrischen Antrieben. Für alle 

Fahrzeuge wird zum einen der Verbrauch in kWh/km und zum anderen die Fahrzeuganzahl 

spezifiziert. Bei sämtlichen Fahrzeugen wird der Kraftstoff-Verbrauch auf 100 km zukünftig ab 

den 2030-er Jahren zurückgehen.  

Die Anzahl von CNG-angetriebenen Fahrzeugen, sowohl PKW als auch LKW und Busse wird 

ab 2030 bis 2050 zunehmen. Der Anteil an erneuerbaren Gasen am Compressed Natural Gas 

wird in diesem Zeitraum ansteigen. LNG kommt auch in den nächsten 30 Jahren nur für Lkws 

zur Anwendung. Zurzeit sind es Nischenmärkte, die Anzahl wird langsam steigen, in den 2020-

er Jahren auf ca. 2.000 Fahrzeuge und in den 2030-er Jahren auf ca. 50.000 Fahrzeuge, mit 

weiter steigender Tendenz. Mit Brennstoffzellen angetriebene Pkws und Busse sind momen-

tan noch mit sehr geringer Stückzahl auf dem Markt. Ab 2030 wird die Anwendung von H2-

angetriebenen Fahrzeugen steigen, da sich sowohl die Produktion von Wasserstoff als auch 

die Tankmöglichkeiten bis dahin noch weiterentwickeln werden.  

Elektrofahrzeuge, momentan unterteilt in Batteriebetriebene Pkw (BEV), Plug-In-Pkw (PHEV) 

und Hybrid-Pkw werden bei der zukünftigen Entwicklung zusammen betrachtet. Die Anzahl 

der Elektrofahrzeuge wird deutlich steigen. Anfang 2018 waren ca. 98.000 Pkw und fast 

12.000 leichte Nutzfahrzeuge mit Elektroantrieb zugelassen. Gemäß dem Fortschrittsbericht 

2018 der gemeinsamen Geschäftsstelle der Bundesregierung (GGEMO) soll der Anteil an 

Elektrofahrzeugen am Gesamtfahrzeugbestand in Deutschland im Jahr 2025 auf 1,7 bis 3,1 

Millionen Fahrzeuge (abhängig vom Markthochlauf) ansteigen, was einem Marktanteil von ca. 

4 bis 6,5 Prozent entspricht. Bis 2030 kann sich die Anzahl auf etwa 4,2 bis 7 Millionen Elekt-

rofahrzeuge bei einem Marktanteil von 10 bis 15 Prozent erhöhen. Der Verbrauch wird ab den 

2030-er Jahren rückläufig sein. Die Zunahme von EE-Gasen im Mobilitätssektor ist für die 
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verschiedenen Fahrzeugtechnologien farblich gekennzeichnet. Ab 2030 werden erneuerbare 

Gase zunehmend in der Mobilität zur Anwendung kommen. [225] 

Tabelle 7.7: Zukünftige Anwendungstechnologien im Mobilitätssektor 

 

Der Mobilitätssektor in Deutschland verursacht 20 % der CO2-Emissionen. 2017 fand Erdgas 

bei dem Pkw-Verkehr bereits einen Absatz von 1,6 TWh während der erneuerbare Methan-

Anteil bei 0,44 TWh lag. Der Anteil an Privatfahrzeugen ohne Verbrennungsmotor (Elektro- 

und Brennstoffzellenfahrzeuge) ist weiterhin sehr gering. 2018 waren 150 Fahrzeugmodelle 

mit alternativen Antrieben auf dem Markt, wobei der größte Anteil bei Plug-in-Pkws lag. Die 

Akzeptanz alternativer Antriebe in der Gesellschaft hängt vorwiegend vom Fahrzeug und Kraft-

stoffpreis sowie der Verfügbarkeit von zugehörigen Tankstellen ab. Bis 2030 werden flüssige 

Kraftstoffe weiterhin einen hohen Anteil aufweisen (je nach Szenario und Studie zwischen 30-

75 %). Das Segment der batteriebetriebenen Elektrofahrzeuge wird vermutlich bis 2050 sogar 

einen Anteil von 65 % einnehmen. Gasförmige Kraftstoffe kommen einerseits direkt und an-

dererseits als Hybrid in Fahrzeugen zum Einsatz. Durch eine gesteigerte Wasserstoff-Produk-

tion aufgrund von PtG wird es bis 2050 eine deutliche Zunahme an Brennstoffzellenfahrzeugen 

erwartet. Für PKW und leichte Nutzfahrzeuge werden voraussichtlich zukünftig vorwiegend 

elektrische Antriebe und Brennstoffzellen von Bedeutung sein. Für schwere Nutzfahrzeuge 

entwickeln bereits mehrere Hersteller Brennstoffzellen-Lkw (Limitierung auf Nutzlastbereich 

< 20 t).  

 

7.6 Entwicklungsmöglichkeiten der EE-Gasnutzung 

Grundlage für die Etablierung von EE-Gasen sind die damit verbundenen Investitionen und 

Betriebskosten der Anlagenteile. Insbesondere sind hier die zukünftigen Entwicklungen der 

Elektrolyseverfahren und der Methanisierungskonzepte ausschlaggebend, da sie einen Groß-

teil der Gestehungskosten ausmachen. Die aktuellen sowie die prognostizierten Kosten für die 
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drei relevantesten Elektrolyseverfahren sind nach [226] in Tabelle 7.8 dargestellt. Sie gelten 

für Elektrolyseure mit einer elektrischen Leistungsaufnahme von > 1 MW. Es ist deutlich zu 

erkennen, dass für alle Verfahren mittel- bis langfristig mit einer erheblichen Reduktion der 

Investitionskosten zu rechnen ist. Auch die Effizienz der Systeme und damit der spezifische 

Stromverbrauch wird zukünftig reduziert werden. Der SOEC wird aufgrund ihrer hohen Wir-

kungsgrade und des Wärmeintegrationspotential eine besondere Relevanz für die zukünftige 

Energieversorgung zugesprochen. Da die Technologie im Vergleich zur alkalischen oder zur 

PEM-Elektrolyse jedoch noch nicht so weit entwickelt ist, sind die Kostenprognosen mit großen 

Unsicherheiten behaftet. Für Großanlagen von 100 MWel sind deshalb in nach [227] andere 

Werte angeführt, welche vor allem die kurzfristige Entwicklung bis 2020 optimistischer darstel-

len. 

Tabelle 7.8:  Aktuelle und prognostizierte Kosten verschiedener Elektrolysetechnologien 
nach [226] 

 Alkali-Elektrolyse PEM5-Elektrolyse SOEC6-Elektrolyse 

Stützjahr 2017 2030 2050 2017 2030 2050 2017 2030 2050 

CAPEX  in €/kW 920 690 500 1.470 810 510 2.300 460 280 

OPEX in % der In-

vestition pro Jahr 
3.5 3.3 3.9 3.5 3.3 3.9 5 3 3 

Effizienz in %7 76 79 81 73 74 81 93 97 97 

Energiebedarf in 

kWh/m³ 
4.6 4.5 4.4 4.9 4.8 4.4 3.8 3.6 3.6 

 

 

 

                                                
5 Proton Exchange Membrane 
6 Solide Oxid Electrolyzer Cell 
7 Bezogen auf den Brennwert des Wasserstoff Hs,H2 
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Tabelle 7.9: Aktuelle und prognostizierte Kosten für SOEC-Systeme mit 100 MW nach [227] 

Parameter Heute 2020 2030 2050 

CAPEX in €/kW 1.100 1.000 500 300 

OPEX in % der Investition 

pro Jahr 
2 1,5 1,5 1,5 

Energiebedarf in kWh/m³ 3,9 3,8 3,5 3,2 

 

Auch wenn die Elektrolyse durch ihre hohen Investitionskosten und durch den Strombedarf 

neben möglichen Biomassekosten den höchsten Anteil an den Gesamtkosten hat, besteht 

auch bei der Methanisierung deutliches Potential der Kostenreduktion. Die prognostizierten 

Werte für die katalytische Methanisierung sind auf Basis eigener Berechnungen für verschie-

dene SNG-Kapazitäten (Hs) in Tabelle 7.10 aufgeführt. Annahmen für Investitionskosten der 

biologischen Methanisierung finden sich in Tabelle 7.11. Für letztere wurde angenommen, 

dass eine biologische Methanisierung mit einer SNG-Kapazität > 5 MW mit parallel geschalte-

ten Reaktoren realisiert wird, da darüber hinaus keine spezifische Kostenreduktion mehr zu 

erwarten ist. Auch bei der Methanisierung ist somit zukünftig für alle Anlagengrößen mit einer 

deutlichen Reduktion der Investitionskosten zu rechen.  

Treten die Prognosen sowohl für Elektrolyseure als auch für die Methanisierung ein, wird dies 

die Gestehungskosten von EE-Gasen zukünftig drastisch senken.  

Tabelle 7.10: Spezifische Investitionskosten der katalytischen Methanisierung heute und zu-
künftig für unterschiedliche Anlagengrößen 

SNG-Kapazität (Hs) Today 2030 2050 

5 MW [€/kW SNG] 900 420 250 

20 MW [€/kW SNG] 700 250  200 

100 MW [€/kW SNG] 500 200 150 

 

Tabelle 7.11: Spezifische Investitionskosten der biologischen Methanisierung heute und zu-
künftig für unterschiedliche Anlagengrößen 

biologischen Methanisierung Today 2030 2050 

Meth. < 5 MW [€/kW SNG] 530 - 850 250 - 380 175 - 230 

 

Wird Kohlenstoff nicht aus biogenen Quellen bezogen, kann es auch aus Industrieabgasen 

abgetrennt werden. Damit möglichst geringe CO2-Bereichtstellungkosten entstehen, würde die 

Abtrennung in großtechnischen Maßstab erfolgen. Da hierzu bereits weit etablierte Verfahren 

wie Sauergaswäscher zur Verfügung stehen, ist hier keine nennenswerte Reduktion der Anla-

genkosten zu erwarten. 
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Bei der Bereitstellung von CO2 aus Luft hingegen ist durchaus mit Kostensenkungen zu rech-

nen, da die vergleichsweise junge Technologie noch ein hohes Entwicklungspotential besitzt. 

Eigene Prognosen auf Basis der heutigen Kosten [228] für verschiedene Anlagengrößen sind 

in Tabelle 7.12 dargestellt. Beim Vergleich zukünftiger Großanlagen ist somit im Gegensatz 

zu heutigen Kleinstanlagen mit einer Kostenreduktion um 80 % zu rechnen. 

Tabelle 7.12: Spezifische Investitionskosten der CO2-Abtrennung aus Luft 

CAPEX
[d],2

  [€/(kg/h) CO
2
] heute 2030 2050 

125 kg CO
2
/h 13.400 11.600 8.000 

2.000 kg CO
2
/h 7.500 6.500 4.400 

20.000 kg CO
2
/h 4.600 4.000 2.700 

 

Auf Grundlage der Teilverfahren mit den größten Kostenreduktionspotentialen ist somit zu-

künftig mit einer erheblichen Senkung der Gestehungskosten von EE-Gasen zu rechnen. De-

taillierte Ergebnisse der ökonomischen Bewertung verschiedener Verfahrensketten und deren 

aktuelle sowie prognostizierte Gestehungskosten werden in Kapitel 9.1erläutert. 

 

 

 



   

 Analyse des greening-of-gas-Prozesses für das deutsche Erdgasnetz (Möglichkeiten und Grenzen) sowie 

bei der dezentralen Anwendung | 233 

8 Analyse des greening-of-gas-Prozesses für das deut-

sche Erdgasnetz (Möglichkeiten und Grenzen) sowie 

bei der dezentralen Anwendung 

8.1 Gesamtanalyse der deutschen Erdgasversorgung zum greening-

of-gas-Prozess 

 

8.1.1 Politische Hindernisse 

Wie bereits in vorangegangenen Kapiteln aufgezeigt, wurden im Jahr 2017 9,3 Mrd. kWh Bio-

methan in das deutsche Erdgasnetz eingespeist [229]. Diese Einspeisearbeit entspricht weni-

ger als einem Prozent des Erdgasverbrauchs in 2017. Das eingespeiste Biomethan ist ganz-

heitlich fermentativen Ursprungs. Zum Erreichen der CO2-Reduktionsziele muss zusätzlich der 

Fokus auf synthetisch erzeugtes Biomethan sowie methanisierten regenerativen Wasserstoff 

aus PtG-Anlagen gelegt werden. Alle EE-Gase müssen für eine Einspeisung in das Erdgas-

netz verfügbar sein und deren Potentiale vollumfänglich genutzt werden [230].  

Der Energieträger Gas und dessen Infrastruktur nimmt bislang einen zu geringen Stellenwert 

in der gesellschaftlichen und politischen Diskussionen ein [231]. Dem Wärmesektor sind rund 

50 % des deutschen Endenergieverbrauchs sowie circa 32 % der energiebedingten Treib-

hausgasemissionen zuzurechnen. Folglich nimmt der Sektor Wärme vor dem Hintergrund der 

deutschen Klimaschutzziele eine zentrale Schlüsselrolle ein [232]. Neben dem Hauptanwen-

dungszweck Raumwärme wird Gas für die Prozesswärmeerzeugung und die Warmwasserbe-

reitung genutzt [233]. Ungeachtet seines Einflusses auf die deutsche Treibhausgasbilanz hat 

die Politik bislang kaum konkrete Ziele zur Minderung des Endenergieverbrauchs bzw. zur 

Erhöhung des Anteils erneuerbarer Energien im Wärmesektor festgelegt. Lediglich im Gebäu-

debereich sind infolge der Kombination aus Energieeinsparung und dem EE-Einsatz (EEWär-

meG) klare Ziele für einen klimafreundlichen Gebäudestand bis 2050 erkennbar [232]. Letzt-

lich fehlt der politische Wille, die Rolle von Biomethan im Wärme- und Verkehrssektor zu stär-

ken [234]. Der Großteil (rund 87 %) der eingespeisten Biomethanmengen wird aktuell zur 

Stromerzeugung aufgewendet. Circa 6 % werden der stofflichen und sonstigen Nutzung sowie 

dem Export zugeführt. Schließlich sind lediglich 4 % der Kraftstofferzeugung und rund 3 % 

dem Raumwärmemarkt zuzuordnen [235]. Bedingt durch das EEG-Regelwerk ist aus der Per-

spektive der Anlagenbetreiber primär die Verstromung des Biogases bzw. Biomethans wirt-

schaftlich lukrativ. Im Hinblick auf die verbleibenden Sektoren bestehen infolge ungünstiger, 

regulatorischer Rahmenbedingungen ebenso entsprechende Hemmnisse für einen Biometha-

neinsatz.  

Um die EE-Gase in das Gasnetz einzubringen, bedarf es einer Vielzahl an Einspeiseanlagen 

[230]. Mit dem EEG-2014 ist der Gasaufbereitungsbonus für Aufbereitungsanlagen weggefal-

len [236]. Mit Stand 2017 sind im gesamten Bundesgebiet 208 Einspeiseanlagen zu verorten. 

Aufgrund sinkender Biomethanpreise sowie der Transformation des Nachfrage- zu einem An-

gebotsmarkt, ist die Anzahl der zugebauten Einspeiseanlagen in 2017 stark gesunken, da sich 

diese größtenteils über den Absatz von Biomethan finanzieren. Zudem fehlen politische und 

wirtschaftliche Anreize, die eine Errichtung weiterer Einspeiseanlagen begünstigen [234]. 
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Ein weiteres Hindernis sind die fehlenden Abgaben und Umlagen für die fossilen und demnach 

klimaschädlichen Energieträger Heizöl und Diesel [237]. Parallel dazu ist für Strom, welcher 

im Jahr 2018 bereits zu 37,8 % aus regenerativen Quellen gedeckt wird [238], ein stetiger 

Preisanstieg zu konstatieren. Gegenwärtig erfolgt eine CO2-Bepreisung ausschließlich für jene 

Sektoren der Energiewirtschaft und Großindustrieanlagen, welche dem Europäischen Emissi-

onshandel (European Trading System-ETS) unterliegen. 

Ein weiteres politisches Hindernis des greening-of-gas-Prozesses ist die KfW-Förderung des 

Austausches von alten Öl-Brennwertgeräten durch neue Modelle mit 10 % der Investitionskos-

ten [239]. Wird eine bestehende Öl-Heizung durch eine neue, fossil betriebene Heizung er-

setzt, verlängert sich folgerichtig auch deren Emissionsausstoß um 20 bis 30 Jahre [232]. Im 

Hinblick auf das Klimaschutzziel der Bundesregierung, die Treibhausgasemissionen bis 2050 

um 95 % gegenüber 1990 zu reduzieren [240], erscheint eine rein fossil betriebene Heizung 

nicht zielführend. 

Im Rahmen der Power-to-X-Technologien besteht derzeit eine Vielzahl an politischen Hemm-

nissen, welche der Markteinführung der Umwandlungstechnologien entgegenstehen. In der 

Vergangenheit lag der energiepolitische Fokus vor allem im Bereich der Erzeugung erneuer-

barer Energien sowie dem Stromnetzausbau. Konträr dazu wurden, mit Ausnahme der For-

schung, die Infrastrukturen Gas und Wärme sowie Energiespeicher- und Energiewandlungs-

technologien vernachlässigt. Die Gestehungskosten von erneuerbarem Strom liegen aktuell in 

Deutschland über den Kosten in anderen Ländern, obwohl die Vollkosten von Wind- und So-

larstrom gegenwärtig schon wettbewerbsfähig gegenüber fossilem und nuklearem Strom sind 

[241]. Gleichzeitig ist der deutsche Strom mit hohen staatlichen Umlagen belastet, welche die 

Installation und den Betrieb von Power-to-X-Anlagen infolge der Einordnung als Letztverbrau-

cher wirtschaftlich unattraktiv erscheinen lassen [241–243]. Die Disparität der Besteuerung 

von Strom und Öl bzw. Erdgas stellt in Kombination mit der hohen Preisdifferenz ein großes 

Hindernis für die Kopplung des Strom- und Wärmesektors dar [232]. Ferner fehlen politische 

und wirtschaftliche Anreize, den regenerativen Überschussstrom, welcher vorzugsweise für 

die Umwandlung zu anderen Energieformen genutzt werden kann, zu speichern [244]. Bislang 

erfolgt bei Netzüberlastungen eine Abregelung von EE-Anlagen mittels Einspeisemanage-

mentmaßnahmen. Derartige Netzzustände treten auf, wenn ein zu hohes Stromangebot und 

eine geringe Nachfrage zeitlich zusammenfallen. Im Falle einer Abregelung erwirbt der Betrei-

ber der EE-Anlage einen Anspruch auf Entschädigung. Die steigenden Gesamtkosten aus 

Redispatch- und Einspeisemanagementmaßnahmen verdeutlichen die Dringlichkeit, den 

Netzausbau durch Power-to-X-Technologien zu ergänzen [241, 244]. 

 

8.1.2 Wirtschaftliche Hindernisse 

Blockheizkraftwerke bzw. allgemein KWK-Anlagen tragen durch die örtlich und zeitlich gekop-

pelte Erzeugung der Nutzenergien elektrische und thermische Energie zur Versorgungssicher-

heit in Deutschland bei. Im Vergleich zur separaten Strom- und Wärmeerzeugung nutzen 

KWK-Anlagen die bei der Stromproduktion zwangsläufig anfallende Wärme. Dadurch werden 

Ressourcen geschont und der Primärenergiebedarf sinkt. In der Folge kann der Emissions-

ausstoß reduziert werden. Zudem ist in Abhängigkeit der Marktbedingungen die ökonomische 

Vorteilhaftigkeit aufgrund der Einsparung von Brennstoffen und Strombezugskosten sowie ei-

ner flexibleren Fahrweise als höher einzustufen. Wird das BHKW mit Biogas oder Biomethan 
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anstatt Erdgas betrieben, lässt sich die Emissionsbilanz weiter verbessern [245]. Darüber hin-

aus übernehmen Biogas- und Biomethan-BHKW eine zentrale Rolle bei der Ablösung fossiler 

Kraftwerke zur Bereitstellung der Residuallast (Residualleistung). In der Vergangenheit dien-

ten derartige Anlagen primär zur Deckung der Grundlast. Zukünftig sollen Biogas- und Biome-

than-BHKW durch flexible Fahrweisen die fluktuierende Stromeinspeisung durch erneuerbare 

Energien sowie die unstetigen Lastprofile der Verbraucher ausgleichen [246]. Allerdings ist die 

Wirtschaftlichkeit von KWK-Bestandsanlagen gefährdet [247], da lediglich neu errichtete, mo-

dernisierte oder nachgerüstete KWK-Anlagen durch das KWKG gefördert werden. Einen Zu-

schlag durch den Netzbetreiber erhalten die KWK-Bestandsanlagen nur dann, wenn der KWK-

Strom aus gasförmigen Brennstoffen gewonnen wird (KWKG §1 (2) 3.), der Betreiber im Rah-

men einer Ausschreibung den Förderungszuschlag erhält und der produzierte Strom in ein 

öffentliches Netz eingespeist wird. Der durch die KWK-Anlage bezogene Strom ist von dem 

KWK-Strom, welcher eingespeist werden muss, ausgenommen (KWKG §8a (2) 2.). Im Hin-

blick auf den allgemeinen Anstieg der Strompreise, steigen bei vermehrter Einspeisung des 

produzierten KWK-Stroms die Strombezugskosten für den verbleibenden Strombedarf der An-

lagenbetreiber an. Folglich sinkt die Wirtschaftlichkeit der KWK-Anlage. Zudem scheiden im-

mer mehr mit Biomethan betriebene BHKWs gegenüber den Erdgas-BHWKs aus dem Markt 

aus. Ursächlich hierfür ist der in der Vergangenheit gefallene Erdgaspreis, der den Biometha-

neinsatz im Vergleich zum Erdgasbezug unattraktiver erscheinen lässt [234]. Ferner ist der 

Einsatz von PtX-Technologien erst bei nahezu vollständig regenerativem Strom wirtschaftlich 

und ökologisch sinnvoll, da der PtX-Pfad infolge der auftretenden Umwandlungsverluste einen 

geringeren (Gesamt-)Wirkungsgrad im Vergleich zu einer direkten Nutzung des Stroms auf-

weist. Letztlich ist die Transformation nur dann als vorteilhaft zu bewerten, wenn ausschließlich 

CO2-neutraler Überschussstrom Anwendung findet. Andernfalls fallen wegen den produzie-

renden fossilen Kraftwerken zusätzliche Kosten und Treibhausgasemissionen an [232]. 

Zum jetzigen Zeitpunkt befinden sich SNG [248] und PtG [241] erst in der Forschungs- und 

Entwicklungs-Phase. Hingegen ist LNG [249] noch in seiner Einführung begriffen und Biogas 

sowie zu Biomethan aufbereitetes Biogas am Ende der Wachstumsphase [250] angelangt. Die 

Etablierung bzw. der weitere Ausbau der genannten Technologien und Anlagen muss jedoch 

zwingend synchron erfolgen, um dem zeitlichen Handlungsdruck Rechnung zu tragen. In die-

sem Kontext ist insbesondere bei Biogasanlagen der Einsatz entsprechender Rest- und Ne-

benprodukte auszuweiten. 

 

8.1.3 Gesellschaftliche Hindernisse  

Viele Bürger, welche sich oftmals in Bürgerinitiativen zusammenschließen, befürworten den 

Ausbau der Stromtrassen oder die Errichtung einer EE-Anlage in der direkten Nachbarschaft 

nicht [251]. Die Gründe hierfür variieren von der Überzeugung, die regenerative Anlage zer-

störe das Landschaftsbild, bis hin zur Lärm- und Lichtbelästigung durch Windräder oder Ge-

ruchsbelästigung durch Biogasanlagen [252]. Im Rahmen der gesellschaftlichen Debatten um 

die Folgen und Risiken der Klimaerwärmung ist allgemein eine mangelnde Bereitschaft zu 

einem Verlassen der individuellen Komfortzone festzustellen. Oftmals bewertet die Bevölke-

rung die Ziele und Methoden der Energiewende zunächst als grundsätzlich positiv[252]:Je-

doch wird nur selten toleriert, dass hierfür eine Transformation der Arbeitsplätze, weg von fos-

silen Kraftwerken hin zu regenerativen Energieträgern [253], und die Annahme neu geschaf-

fener Arbeitsplätze notwendig ist. Nicht zuletzt ist die Energiewende mit einem Anstieg der 
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Energiekosten in den Anfangsphasen [254] und einer veränderten Landschaftsästhetik ver-

bunden [252]. Ein weiteres Hindernis stellt der bürokratische Aufwand, beispielsweise im Kon-

text der Genehmigungsverfahren nach dem BImSchG, dar [250]. 

 

8.2 Möglichkeiten und Grenzen des greening-of-gas-Prozesses 

Im folgenden Abschnitt wird eine SWOT-Analyse für den greening-of-gas-Prozess durchge-

führt, um die internen Stärken (Strengths) und Schwächen (Weaknesses) der EE-Gase sowie 

deren spezifischen Chancen (Opportunities) und Risiken (Threats) in der externen Branchen-

umwelt evaluieren zu können. Die internen und externen Betrachtungsweisen der EE-Gase 

werden kombiniert, um eine umfangreiche Ausgangsbasis für weitere Strategieformulierun-

gen, welche sich aus den jeweiligen internen und externen Zuständen des greening-of-gas-

Prozesses ableiten lassen, zu bilden.  

In Tabelle 8.1 ist für die nachfolgenden Kapitel eine kurze Übersicht der Beschriftung darge-

stellt. Sowohl für Biomethan als auch PtG wird dabei auf die einzelnen Quadranten eingegan-

gen. Beispielsweise handelt es sich in Quadrant A um die Analyse der Stärken in Verbindung 

mit den Chancen. 

Tabelle 8.1: Übersicht der nachfolgenden SWOT-Analyse-Darstellung 

 Stärken Schwächen 

Chancen A B 

Risiken C D 

 

8.2.1 SWOT-Analyse von Biomethan (zu Biomethan aufbereitetes Biogas und SNG) 

8.2.1.1 A – Stärken und Chancen von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biomethan 

Biomethan weist die gleiche Zusammensetzung sowie brenntechnischen Eigenschaften wie 

fossiles Erdgas auf. Durch diese interne Stärke ergibt sich die externe Chance, im deutschen 

Gasmarkt Erdgas durch Biomethan zu substituieren. Insbesondere sind hierfür keine neuen 

technischen Innovationen oder kostspielige Investitionen in die Gasinfrastruktur bzw. die End-

geräte der Verbraucher erforderlich [255, 256].  

Die größte Stärke von Biomethan ist zudem die weitgehende CO2-Neutralität. Somit besteht 

bei der Substitution von Erdgas durch Biomethan bzw. bei dem Wechsel von anderen fossilen 

Energieträgern auf Gas in allen Sektoren die Chance, einen signifikanten Beitrag zur Dekar-

bonisierung zu leisten [232, 257]. Zudem können explizit die Klimaschutzziele in den Sektoren 

Wärme und Verkehr unterstützt werden, welche bislang noch geringe EE-Anteile aufweisen 

[238]. Wird Biomethan einer stofflichen Nutzung zugeführt, bestehen zusätzliche Treibhaus-

gasminderungspotenziale [255]. 

Industrielle sowie viele gewerbliche, kommunale und landwirtschaftlichen Rest- und Neben-

produkte sind ganzjährig deutschlandweit verfügbar (beispielsweise Molke, Speisereste und 

Gülle). Andere Substrate können siliert bzw. gehäckselt und eingelagert werden (Energiepflan-

zen, sämtliche holzartige Reststoffe). Die hohe Bandbreite und Verfügbarkeit der Einsatzstoffe 
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ermöglicht eine kontinuierliche Biogas- bzw. SNG-Erzeugung. Die im Rahmen der vorliegen-

den Studie durchgeführten Berechnungen haben nachgewiesen, dass die Potentiale für eine 

verstärke Biomethanproduktion durch entsprechende biogene und holzartige Biomassen so-

wohl gegenwärtig als auch zukünftig bestehen. Des Weiteren ist die dezentrale Verwertung 

von Biomasse für die genannten Anlagentypen charakteristisch. Sie befinden sich in räumli-

cher Nähe zum Erzeugungsort/Anfallort der Biomasse bzw. dem Aufkommen der Rest- und 

Nebenprodukte. Dadurch besteht die Chance, die lokalen Ressourcen an biogenen und holz-

artigen Biomassen bestmöglich auszunutzen und regionale Nutzungskreisläufe ohne große 

Transportwege zu bilden [255]. Zudem werden durch kurze Substratlieferwege die Transport-

kosten sowie die korrelierenden Emissionen reduziert, sodass der Einsatz noch wirtschaftli-

cher und umweltfreundlicher wird. Auch können anfallende Rest- und Nebenprodukte, welche 

bislang entsorgt oder anderweitig verwendet werden, zur Erzeugung von Biomethan einge-

setzt werden, [248, 258]. Nicht zuletzt wird die regionale Entwicklung durch die Schaffung 

neuer Arbeitsplätze im Bereich der Land- und Abfallwirtschaft, des Anlagenbaus, der Ingeni-

eursdienstleistungen und Logistik gefördert. Ferner unterstützt die Biomethanproduktion durch 

den im EEG verankerten maximalen Anteil von Getreidekorn oder Mais (§ 39 h (1) EEG-2017) 

sowie die für unterschiedlichste Energiepflanzen durchgeführten Forschungsaktivitäten den 

Erhalt der Biodiversität. Der Gärrest der Biogasanlagen enthält noch alle mineralischen Be-

standteile der Biomasse und kann somit als Wirtschaftsdünger auf den Feldern ausgebracht 

werden. Hierdurch können lokale Stoffkreisläufe effizient genutzt werden [255]. Die Novelle 

der Düngeverordnung in 2017 untersagt allerdings ein Ausbringen der selbst erzeugten orga-

nischen Dünger für den Stickstoff- und Phosphorbedarf der angebauten Fruchtfolgen und for-

dert stattdessen den Einsatz von energieintensiv erzeugtem Mineraldünger [259]. Zusätzlich 

zu den lokalen Chancen der Biomethanproduktion wird die Importabhängigkeit von Erdgas 

reduziert [255]. 

Eine weitere Stärke des greening-of-gas-Prozesses ist die lastabhängige, regelbare Stromer-

zeugung durch Biogas- bzw. Biomethan-BHKWs. Diese wird seit dem EEG-2012 durch die 

Flexibilitätsprämie sowie seit 2014 durch den Flexibilitätszuschlag gefördert. Zwar fällt in Bio-

gasanlagen das Biogas kontinuierlich an, jedoch ist durch den Einsatz entsprechender Gas- 

und Wärmespeicher sowie eines zweiten BHKW-Aggregats eine flexible Fahrweise der Bio-

gasanlage realisierbar. Die Biogasanlage fungiert somit einerseits als Energieerzeuger und 

andererseits als Speicherkraftwerk. Die flexible Stromerzeugung durch Biogas-BHKWs kann 

somit als Residualleistung die volatile Stromeinspeisung von anderen erneuerbaren Energien 

ausgleichen. Die anfallende erneuerbare BHKW-Wärme kann am Ort der Biogasanlage oder 

in angeschlossenen Wärmenetzen genutzt werden. Die Errichtung von Wärmespeichern und 

- netzen wird über ein Marktanreizprogramm der KfW-Bank gefördert [246]. Bei der dezentra-

len Verstromung von Biogas am Produktionsort beträgt der extern genutzte Wärmeanteil bis-

her rund 28 % der produzierten BHKW-Wärme. Technisch sind bis zu 60 % der produzierten 

Wärme möglich [260]. Gründe für die geringe Nutzung sind beispielsweise fehlende Wärme-

senken am Produktionsort, die vollständige Wärmenutzung im Winter und bei geringem Bedarf 

im Sommer, das Auslaufen der EEG-Förderung oder die fehlende Bereitschaft der potentiellen 

Wärmenutzer, einen angemessenen Preis zu entrichten [261]. Demgegenüber sind Biome-

than-BHKWs häufig in der Nähe von Wärmeabnehmern angesiedelt, welche die erneuerbare 

Wärme effizient nutzen können [260]. Durch den fortschreitenden Ausbau der Energieträger 

Photovoltaik und Windkraft wird zukünftig der fluktuierende Anteil der Stromeinspeisung und 

somit die Anforderungen an Systemdienstleistungen bei einem verzögerten Stromnetzausbau 

weiter steigen Im Einklang mit den Dekarbonisierungszielen besteht die Notwendigkeit, Resi-

dualleistung über regenerative Energieträger bereitzustellen. Diese Aufgabe können flexible 
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Biogas- und Biomethan-BHKWs übernehmen [246]. Zudem ergibt sich bei einer flexiblen Fahr-

weise der Biogasanlage für die Betreiber durch die Direktvermarktung und Flexibilitätsprämie 

bzw. den Flexibilitätszuschlag des EEG die Chance, höhere Erlöse zu generieren [262]. Die 

Höhe der benötigten Residualleistung spiegelt sich im Spotmarktpreis wider. In Zeiten eines 

hohen Bedarfs an Residualleistung profitieren die flexiblen Biogaseinspeiser, welche dann 

größere Strommengen flexibel einspeisen können, von höheren Strompreisen und den zuge-

hörigen Erlösen. Besteht dagegen ein hohes Angebot an Solar- und Windstrom, ist eine ver-

stärkte Biogaseinspeisung aufgrund niedriger Strompreise bzw. Erlöse ökonomisch nur wenig 

sinnstiftend [246]. 

Durch die lastabhängige Stromerzeugung aus Biogas besteht zukünftig die Chance, den Im-

portanteil von Strom aus Nachbarländern zu reduzieren, welche diesen überwiegend aus fos-

silen Energieträgern erzeugen. In 2018 wurden beispielsweise rund 11 Mrd. kWh Strom aus 

Frankreich importiert, wobei dieser vorwiegend aus nuklearen Energieträgern stammt [263, 

264]. Des Weiteren können die Biogas- bzw. Biomethan-BHKWs auch ohne externe Energie-

zufuhr Strom einspeisen (Schwarzstartfähigkeit). Dadurch besteht die Chance, bei einem 

Netzzusammenbruch über die Nutzung des BHKW-Anlagenbestandes einen Beitrag zur Wie-

derinbetriebnahme der Stromversorgungsinfrastruktur zu leisten [246]. 

Infolge seiner hohen Energiedichte kann Biomethan eine gute Speicherfähigkeit attestiert wer-

den. Folglich sind vergleichsweise große Energiemengen über längere Zeiträume flexibel spei-

cherbar. Ferner verfügt Deutschland in großen Umfang über strategische Gasreserven. So ist 

rund ein Viertel des jährlichen Erdgasverbrauchs in den Poren- und Kavernenspeichern spei-

cherbar. Konträr dazu kann elektrische Energie nur über wenige Stunden bis Tage, beispiels-

weise durch die Verwendung von Batterien oder Pumpspeichern, gespeichert werden [265]. 

Bei Nutzung von Biomethan ist der Rückgriff auf die gut ausgebaute, deutsche Gasinfrastruk-

tur mitsamt ihrer hohen Speicherkapazität möglich. Hierdurch wird ein kostengünstiger Ener-

gietransport sowie ein hoher Beitrag zur Versorgungssicherheit gewährleistet. Darüber hinaus 

steht das Biomethan allen Sektoren flexibel zur Verfügung und die Gesamtkosten der Dekar-

bonisierung sinken [251]. Demnach kann das eingespeicherte Biomethan durch die flexible 

Verstromung mittels Biomethan-BHKWs zukünftig verstärkt zur Deckung von Spitzen- und Mit-

tellaststrom verwendet werden [262]. Ebenso kann das Biomethan einen direkten Beitrag zur 

Dekarbonisierung im Wärmesektor (durch beispielsweise Gasbrennwertkessel) oder im Ver-

kehrssektor (Erdgasfahrzeuge) leisten [255]. 

Aufgrund der gut ausgebauten deutschen Erdgasinfrastruktur besteht zusätzlich die Chance, 

Biomethan international zu handeln. Somit können sich die europäischen Länder beim Errei-

chen ihrer Klimaschutzziele durch den grenzüberschreitenden Handel gegenseitig effizient un-

terstützen [266]. Aufgrund der langjährigen Erfahrungen im Biogasanlagenbau ist das deut-

sche Know-how auch international gefragt. Sowohl die technologischen als auch die politi-

schen Entwicklungen werden im Ausland mit Interesse verfolgt [247]. Hierdurch können wei-

tere Exportpotentiale erschlossen werden. Zusätzlich ist der Aufbau einer Vielzahl an neuen 

Geschäftsmodellen und Kooperationen denkbar [255]. 
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Abbildung 8.1: Stärken und Chancen von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biomethan 

 

8.2.1.2 B – Schwächen und Chancen von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biome-

than  

Die Gestehungskosten von Strom aus Biogas sind im Vergleich zu anderen erneuerbaren und 

fossilen Energieträgern höher [267]. Zudem werden durch die Direktvermarktung des BHKW-

Stroms an der Strombörse und die ausschreibungsbasierte Festlegung der EEG-Vergütungs-

höhe im Vergleich zu dem alten, EEG-Vergütungsmodell bislang nur geringe Erlöse erzielt. 

Dennoch sind die Anlagenbetreiber bestrebt, die Kosten zu senken und einen maximalen Ge-

winn zu generieren. Hieraus resultiert eine externe Chance, die anfallende BHKW-Wärme 

möglichst ertragreich am Wärmemarkt zu verkaufen, um die Erlöse aus dem Stromverkauf an 

der Börse aufzustocken. Alternativ ist es erstrebenswert, einen großen Teil der erzeugten 

Wärme selber zu verbrauchen, um die eigenen Brennstoffkosten zu reduzieren. Der wirtschaft-

liche Anreiz, die anfallende Wärme in möglichst großem Umfang zu nutzen, ist der BHKW-

Effizienz zuträglich und bewirkt weitere Treibhausgasminderungseffekte. Überdies profitieren 

die Biogasanlagenbetreiber von einer systemdienlichen Betriebsweise, da sie bei einem ge-

ringen Angebot an volatilen Strommengen und einem gleichzeitig hohen Bedarf an elektrischer 

Energie den BHKW-Strom zu höheren Preisen an der Börse verkaufen können. Existiert da-

gegen ein hohes Stromangebot bei einer simultan geringen Nachfrage, sinken die Strombör-

senpreise und die Einspeisung ist vergleichsweise unattraktiv [246]. 

Der erste Biogasboom startete bereits im Jahr 2004 [268]. Zu diesem Zeitpunkt befanden sich 

bereits ca. 2.050 Biogasanlagen in Deutschland in Betrieb. Bis 2017 hat sich die Anzahl der 

Biogasanlagen um den Faktor 4,5 auf ca. 9.330 Anlagen erhöht [269]. Das EEG-2017 bekräf-

tigt die gewählte Einordnung der Biogasbranche, da von der Praxis, Technologieförderung mit 

politisch fixen Preisen zu betreiben, zu wettbewerblichen Ausschreibungen gewechselt wurde. 

Insbesondere wird ab 2020 das Ende der EEG-Förderung eingeleitet [270, 271]. Gegenwärtig 

werden bereits in ca. 3.000 Anlagen organische Abfälle, wie beispielsweise getrennt erfasste 
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Bioabfälle, Garten- und Parkabfälle, Speisereste und Abfälle aus der Lebensmittelindustrie, 

eingesetzt. Einige Anlagen verwenden 100 % organische Abfälle als Einsatzstoffe, andere nut-

zen organische Abfälle neben nachwachsenden Rohstoffen und tierischen Exkrementen nur 

als Co-Substrat [272]. Im Hinblick auf die Dekarbonisierungsziele besteht die Chance, das 

existierende Biomethanpotential effizienter zu nutzen und auszubauen, da ein signifikant stei-

gender Anteil grüner Gase zum Erreichen der Klimaschutzziele unabdingbar ist. Darüber hin-

aus wird die nukleare Energiebereitstellung aufgrund des beschlossenen Ausstiegs aus der 

Kernenergie bis Ende 2022 aus dem deutschen Energiemarkt ausscheiden [273]. Im Jahr 

2018 endete bereits die deutsche Steinkohleförderung [274]. Des Weiteren werden Braunkoh-

lekraftwerke in Reservekapazitäten überführt [243, 275]. Diese Energiemengen sollten durch 

CO2-neutrale Energieträger wie Biomethan ersetzt werden. 

Im Gegensatz zu den „klassischen“ Biogasanlagen befinden sich die SNG-Anlagen noch in 

der Forschungs- und Entwicklungsphase. Demonstrationsprojekte weisen bereits die techni-

sche Realisierbarkeit der Biomethanproduktion nach [248, 276]. Jedoch geht die SNG-Bereit-

stellung derzeit noch mit hohen Gestehungskosten einher. Im Rahmen von Lernkurven- und 

Skaleneffekten besteht zukünftig allerdings die Möglichkeit, die Produktionskosten zu senken 

[277]. Zusätzlich sollte der Markteintritt der SNG-Technologie effizient durch ein Marktan-

reizprogramm gefördert werden, um die SNG-Branche zügig in den Energiemarkt einzuführen 

und zu etablieren.  

Deutschland ist ein wichtiges internationales Transitland für Erdgas und verfügt über ein sehr 

gut ausgebautes, international vernetztes Transportnetz. Vor dem Hintergrund, dass das Auf-

kommen der heimischen Biomasse begrenzt ist und die Produktionskosten in Deutschland 

höher als in anderen europäischen Ländern sind besteht die Chance, durch zukünftig global 

organisierte Biomethanmärkte die vorhandene Gas-Pipelines zu nutzen, um kostengünstiges 

Biomethan aus dem Ausland zu importieren sowie ggf. heimische Überschüsse zu exportieren. 

Dadurch ist der Diversifizierungsgrad der Energiequellen und Versorgungssicherheit in 

Deutschland weiter steigerbar [251]. 
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Abbildung 8.2: Schwächen und Chancen von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biome-
than 

8.2.1.3 C – Stärken und Risiken von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biomethan 

Durch die Stärke des greening-Prozesses, eine lastabhängige und regelbare Stromproduktion 

durch Biogas- und Biomethan-BHKW zu gewährleisten, ergibt aufgrund des damit einherge-

henden Beitrags zur Residuallast und somit zur Versorgungssicherheit zukünftig eine große 

Verantwortung der Branche. Die Biogas- bzw. Biomethan-BHKWs tragen bisher noch über-

wiegend kontinuierlich zur Grundlast bei [246]. Da konventionelle Energieerzeuger den Markt 

verlassen, müssen zukünftig verstärkt BHKWs einen Beitrag zu Residuallast leisten. Im Hin-

blick auf die begrenzten Personalkapazitäten besteht das Risiko, dass bei einer Ausweitung 

der Flexibilisierung von Biogasanlagen (Anschluss eines zweites BHKWs, Gas- und Wärme-

speicher) sowie beim zukünftigen Bau von SNG-Anlagen Humankapazitäten fehlen, sich der 

Ausbau verzögert und dadurch nicht genügend flexibel regelbarer Strom produziert werden 

kann. Ein ähnlicher Mangel an Personalkapazitäten lässt sich bereits bei der Marktraumum-

stellung von L- auf H-Gas identifizieren [278]. Fehlen Strommengen zur Deckung der Residu-

allast, muss Strom aus den Nachbarländern importiert werden, was wiederum mit zusätzlichen 

Kosten verbunden ist. Des Weiteren verzeichnen die BHKWs im Teillastbetrieb Wirkungsgra-

deinbußen gegenüber dem Fahrplanbetrieb, sodass dieser klar vorzuziehen und entspre-

chend zu planen ist. Zwar verschleißen bei der flexiblen Fahrweise durch die Vielzahl von 

Starts die BHKW-Motoren schneller, in Summe wird am Ende der Abschreibungsdauer, durch 

die geringere Anzahl der Betriebsstunden des zweiten flexiblen BHKWs, jedoch ein höherer 

technischer Wert erlangt als vergleichsweise in dessen Dauerbetrieb. Dieses Risiko kann 

durch einen großen Gasspeicher verringert werden, da ein angemessen dimensionierter Gas-

speicher zu weniger Starts führt [246]. 
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Abbildung 8.3: Stärken und Risiken von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biomethan 

 

8.2.1.4 D – Schwächen und Risiken von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biomethan 

Zu Biomethan aufbereitetes Biogas weist gegenüber anderen erneuerbaren Energien höhere 

Stromgestehungskosten auf. Die durchschnittlichen Stromgestehungskosten von Biogasanla-

gen liegen nach einer Fraunhofer-Studie aus dem Jahr 2018 mit 12,44 ct/kWh über den mitt-

leren Stromgestehungskosten von anderen EE-Anlagen sowie fossilen Kraftwerken. Ein Ver-

gleich der mittleren Stromgestehungskosten in Abhängigkeit der Erzeugungstechnologie ist in 

Tabelle 8.2 zu finden.  

 

Tabelle 8.2: Durchschnittliche Stromgestehungskosten ausgewählter Technologien [267] 

Eingesetzte Technologie Mittlere Stromgestehungskosten 
in 2018 [ct/kWh] 

Biogas 12,44 

Photovoltaik 7,63 

Onshore Windanlage 6,11 

Offshore Windanlage 10,64 

Braunkohle 6,29 

Steinkohle 8,07 

Gas- und Dampfkraftwerk 8,87 

 

Die möglichen Wärmeerlöse der BHKWs finden in den Stromgestehungskosten der Biogas-

anlagen zunächst keine Berücksichtigung. Durch die Flexibilisierung der Biogasanlagen ist zu 

erwarten, dass die Volllaststunden der einzelnen BHKWs sinken und die spezifischen Investi-

tionen steigen. Unter der Annahme gleichbleibender Substratkosten werden folglich die Strom-

gestehungskosten von Biogasanlagen steigen [267]. Da der produzierte BHKW-Strom als Re-

sidualleistung zum Ausgleich fluktuierender Energieträger genutzt werden kann, erscheint die 

oben beschriebene Entwicklung der Volllaststunden wahrscheinlich. Parallel dazu wird ener-

gieintensiven Unternehmen durch § 63 EEG-2017 eine Sonderstellung zugestanden. Deren 

EEG-Umlage wird reduziert, um ein Abwandern der Industrie in das Ausland aufgrund besse-

rer Wettbewerbsbedingungen zu vermeiden. Diese nicht geleisteten Zahlungen der EEG-Um-

lage führen letztlich zu steigenden Beträgen auf Verbraucherseite und im Gewerbe. Durch die 

zukünftig verstärkte Produktion von Biogas bzw. Biomethan und den damit verbundenen 

Stromgestehungskosten ist demnach das Risiko einer weiter steigenden EEG-Umlage gege-
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ben. Grundsätzlich ist hingegen im Bereich der erneuerbaren Energien aufgrund von Lernkur-

ven- und Skaleneffekten bei Photovoltaik- und Windkraftanlagen eine Degression der Strom-

gestehungskosten festzustellen). Gleichzeitig steigen die Kosten der fossilen Kraftwerke. Folg-

lich ist ein wirtschaftlicher Betrieb von erneuerbaren Energien zukünftig verstärkt auch ohne 

die staatliche Förderung möglich [267]. Beispielsweise produzieren Windenergieanlagen an 

bestimmten Binnenstandorten bereits seit einigen Jahren zu niedrigeren Kosten Strom als 

neue Steinkohle- oder Gaskraftwerke [279]. Nach der Greenpeace-Studie „Was Strom wirklich 

kostet“ [280] ist der zügige Ausbau der erneuerbaren Energieträger ökonomisch dem Festhal-

ten am alten Energiesystem vorzuziehen, da fossile Kraftwerke seit Jahrzehnten staatliche 

Subventionen (Finanzhilfen, Steuervergünstigungen) erhalten und zudem externe Kosten 

(Endlagerkosten und Umweltfolgen) verursachen. 

Im Gegensatz zu den etablierten, fossilen Energieträgern stellt Biomethan eine Marktneuheit 

dar. Die etablierten Technologien besitzen einige Vorteile, welche den Markteintritt bzw. Markt-

durchbruch für Innovationen wie fermentativ und synthetisch erzeugtes Biomethan erschwe-

ren [281]. Beispielsweise bestehen für die Erdgasversorgung langfristige Liefer- und Abneh-

mersicherheiten mit den Förderländern. Diese langfristigen Verträge erschweren einen früh-

zeitigen und verstärkten Einsatz von Biomethan, da die Kapazitäten bereits bis zu 20 Jahre im 

Voraus gebucht sind bzw. werden. In den letzten Jahren wuchs allerdings die Bedeutung der 

Spot-/Terminmärkte, welche eine schnellere Reaktionsmöglichkeit auf die Angebots- und 

Nachfragesituation von Erdgas bieten [273]. Folglich kann hierbei Biomethan schneller bzw. 

einfacher eingebunden werden. 

 

Abbildung 8.4: Schwächen und Risiken von fermentativ und synthetisch erzeugtem Biome-
than 

 

8.2.2 SWOT-Analyse von PtG-Biomethan 

8.2.2.1 A – Stärken und Chancen von PtG-Biomethan  

Im Bereich des PtG wird lediglich regenerativ erzeugter Überschussstrom, welcher aufgrund 

von einem hohen Dargebot von Sonne und Wind und gleichzeitig zu geringem Bedarf an 

elektrischer Energie nicht direkt abgenommen werden kann und somit das Stromnetz überlas-

tet, zu Wasserstoff umgewandelt. Mittels eines zweiten Wertschöpfungsschrittes, der Metha-

nisierung, kann der Wasserstoff schließlich in regeneratives Methan (d.h. Biomethan) über-

führt werden. Folglich sind die erzeugten Gase (Wasserstoff und Biomethan) bei ihrem Einsatz 

bilanziell CO2-neutral [282, 283]. Dementsprechend besteht die Chance, das PtG-Biomethan 
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analog dem Biomethan, welches aus Biogas aufbereitet wird und SNG in das Erdgasnetz ein-

zuspeisen, die bestehenden Gasinfrastrukturen und Endgeräte zu benutzen und durch den 

Einsatz in allen Sektoren einen Beitrag zur Dekarbonisierung zu leisten [243, 283]. 

Durch die Kopplung des Strom- und Gassektors bestehen nicht nur die Möglichkeiten Biogas 

optimal zu nutzen, auch besteht die Chance, die Potentiale der erneuerbaren Energieträger 

Photovoltaik oder Windkraftanlagen effizient einzubinden. Letztere werden bislang bei einem 

zu großen Dargebot an Sonne und Wind und einer gleichzeitig zu geringen Nachfrage an 

elektrischer Energie abgeregelt. Das heißt, diese EE-Anlagen können ihr Potential aktuell nicht 

vollständig entfalten, obwohl der erneuerbare Strom gegenüber dem konventionellen vorran-

gig vom Netzbetreiber abgenommen wird (§ 11 (1) EEG-2017). Die Ursache liegt darin, dass 

die deutschen Stromnetze bislang unzureichend ausgebaut wurden, um den veränderten Last-

flüssen adäquat begegnen zu können Ursprünglich wurden die Netze für eine zentrale Strom-

versorgung konzipiert („Top-Down-Ansatz“) und müssen jetzt an die dezentrale Erzeugung 

und Verteilung angepasst werden („Bottom-Up“) [273]. In 2017 beträgt die Ausfallarbeit der 

EE-Anlagen durch Einspeisemanagementmaßnahmen 5.518 GWh [284]. Dies entspricht rund 

4 % des deutschen Tarifkunden-Stromabsatzes in diesem Jahr [285]. Die aus den Abregelun-

gen resultierenden Entschädigungsansprüche der Anlagenbetreiber belaufen sich auf schät-

zungsweise 610 Mio. € [284]. Durch die Verknüpfung der Strom- und Gasnetze können zu-

künftig die Sonnen- und Windpotentiale effizient genutzt werden, indem der anfallende Über-

schussstrom in EE-Gase umgewandelt wird [251]. Durch die Entnahme der Überschussmenge 

wird das Stromnetz im stabilen Normalbetrieb bei 50 Hz gehalten [246]. Häufig befinden sich 

die großen erneuerbaren Strompotentiale (z.B. Offshore-Windparks) nicht in unmittelbarer 

Nähe zu den Lastzentren. Über den PtG-Pfad kann die EE über eine lange Zeit im Gasnetz 

gespeichert, transportiert und bei Bedarf verbraucht werden [251, 283]. Die Anzahl der Redis-

patch- und Einspeisemanagementmaßnahmen und der damit verbundenen Kosten würden 

folglich aufgrund des weiteren Stromnetzausbaus und der PtG-Technologie sinken [241]. Der 

Einsatz von PtG reduziert zudem den Ausbaubedarf der Übertragungsnetze schätzungsweise 

um 40 % sowie der Verteilnetze um 60 %. Folglich sinken die Kosten der gesamten Dekarbo-

nisierung. In diesem Kontext ist zu betonen, dass PtG den Netzausbau nicht ersetzen, zumin-

dest aber mindern und unterstützen kann [251]. 

Ferner reduziert der Einsatz von PtG bilanziell den Verbrauch an Flächen für weitere EE-An-

lagen. Da der regenerative Überschussstrom zu Gas umgewandelt wird, sinkt folglich der Be-

darf an EE-Anlagen, welche erneuerbare Gase erzeugen [241]. 

Letztlich bewirkt die Sektorkopplung eine Stabilisierung der Strompreise. Wie bereits im Ab-

schnitt zu den Stärken und Chancen von Biomethan erläutert, besteht ein Zusammenhang 

zwischen der Residuallast und dem Strommarktpreis. Bei einem hohen Angebot an volatilen 

Strom, welches die derzeitige Nachfrage übersteigt, kann die PtG-Technologie eingesetzt wer-

den. Durch die Entnahme der Überschussstrommengen fallen die Strompreise nicht mehr, 

sondern werden durch den PtG-Betrieb bei niedrigen oder negativen Strompreisen wieder sta-

bilisiert und können das ursprüngliche Ausgangsniveau erreichen [241]. Bislang werden Über-

schussstrommengen zu niedrigen Preisen an das Ausland verkauft, während in Zeiten eines 

geringen Stromangebots ein kostenintensiver Reimport (z.B. aus österreichischen Speicher-

kraftwerken) notwendig wird [286]. Durch die Umwandlung zu Gas können die Energiemengen 

in dem Erzeugungsland verwendet werden. Bei einem niedrigen Stromangebot von volatilen 
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Energieträgern können die Biogas- bzw. Biomethan-BHKWs lastabhängig hochgefahren wer-

den [246, 262]. 

Infolge des hohen Flexibilisierungsgrades kann PtG einen Beitrag am Regelenergiemarkt leis-

ten und kurzzeitliche Schwankungen mit erneuerbarer Energie ausgleichen. Durch den Ein-

satz von positiver Regelenergie (verstärkte Stromeinspeisung zum Ausgleich einer zu niedri-

gen Netzfrequenz/Reduktion des PtG-Einsatzes) sowie negativer Regelenergie (Drosselung 

der Stromeinspeisung zur Senkung der Stromfrequenz/verstärkter PtG-Einsatz) wird die Nor-

malfrequenz des Stromnetzes und somit die Versorgungssicherheit gewährleistet [241, 243, 

246]. 

Außerdem besteht die Chance, EE-Anlagen rein für den Betrieb von PtG (bzw. PtX) zu errich-

ten, welche sonst aus technischen oder wirtschaftlichen Gründen nicht erschlossen werden 

könnten. Durch die Kopplung der Anlagen entstehen somit neue wirtschaftliche Potentiale im 

Bereich der gesamten EE-Erzeugung [241]. 

Wird im Rahmen der Methanisierung des erneuerbaren PtG-Wasserstoffs eine SNG-Anlage 

nachgeschaltet, steigt das Methangaspotential der SNG-Anlage durch Zugabe des regenera-

tiven Wasserstoffs (bei einer angenommenen CO2-Konvertierungsrate von 95 %) um den Fak-

tor 2,144. Der zusätzliche Wasserstoff wandelt noch nicht konvertiertes Kohlenstoffdioxid des 

Roh-SNG zu Methan um, welches andernfalls in höherer Konzentration als inerte Komponente 

zurückbleiben würde [248]. 

Da PtG-Biomethan unter Nutzung der bestehenden Gasnetzinfrastruktur flexibel speicher- und 

transportierbar ist, wird auch die Versorgungssicherheit im Falle einer Dunkelflaute (kein/kaum 

Wind- und PV-Strom aufgrund fehlender Solarstrahlung (nachts) und geringen Windes) ge-

währleistet. Kurz- und mittelfristige Flexibilitätsoptionen oder ein europäischer Ausgleich über 

Kuppelstellen reichen nicht aus, um in Zeiten einer hohen Residuallast ohne Wind- und Solar-

strom die Versorgungssicherheit in Deutschland sicherzustellen. Dafür ist ein Langzeitspei-

cher von Nöten. PtG ermöglicht somit als Langzeitspeicheroption die vollständige Dekarboni-

sierung des Stromsektors, indem die notwendigen Stromkapazitäten bei einer Extremsituation, 

wie der Dunkelflaute, für alle Sektoren durch Rückverstromung des erneuerbaren Gases be-

reitgestellt werden können [241]. Die PtG-Technologie ist derzeit die einzig bekannte Lang-

zeitspeichertechnologie für eine vollständig regenerative Energieversorgung. Aufgrund der ge-

ringen vorhandenen geographischen Potentiale sowie der hohen Kosten sind Pumpspeicher-

kraftwerke in diesem Zusammenhang als Langzeitspeicher ungeeignet. Die verschiedenen 

Technologien können sich in den Einsatzzeiträumen allerdings ergänzen. Im Vergleich zu 

Pumpspeicherkraftwerken sind PtG-Anlagen unabhängig von geographischen Gegebenheiten 

und weisen eine höhere Speicherkapazität sowie Entladungszeit auf [287]. 

Des Weiteren ist Deutschland im Bereich des PtG bzw. der Elektrolyse Technologieführer. Im 

Bundesgebiet sind bereits 35 PtG-Anlagen und Methanisierungsanlagen in Betrieb, 16 weitere 

Projekte befinden sich in der Planungsphase und elf Projekte wurden abgeschlossen [288]. 

Weltweit existieren lediglich 15 weitere PtG-Anlagen (Stand 2017). Bei einer erfolgreichen Ein-

führung der PtG-Technologie auf dem deutschen Markt besteht die industriepolitische Chance, 

diese Technologievorreiterrolle zu halten und die gewonnene Fachexpertise gewinnbringend 

im Ausland zu vermarkten. Da die Dekarbonisierung ein nationsübergreifendes Ziel darstellt, 

lässt sich ein internationales Interesse an der hierfür notwendigen, komplexen Verfahrenstech-

nik feststellen. Deutschland kann dabei die Rolle des Systemanbieters einnehmen. Zusätzlich 
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können durch den Export die FuE-Aufwände, welche sich bereits im dreistelligen Millionenbe-

reich befinden, refinanziert werden [241]. 

 

Abbildung 8.5: Stärken und Chancen von PtG-Biomethan 

 

8.2.2.2 B – Schwächen und Chancen von PtG-Biomethan 

Da sich die PtG-Technologie noch in der Forschungs- und Entwicklungsphase befindet, ist die 

Biomethanproduktion derzeit mit vergleichsweise hohen Gestehungskosten verbunden. Für 

die Zukunft erscheint es plausibel, dass diese Kosten über Lernkurven- und Skaleneffekte 

gesenkt werden können. Elektrolyse-Hersteller prognostizieren bis 2020 eine Kostenreduktion 

um 50 % bei entsprechendem Markthochlauf [241]. Zudem erkennt die Bundesregierung im 

Klimaschutzplan 2050 die Bedeutung und Notwendigkeit der Sektorenkopplung sowie Lang-

zeitspeicherung an [240]. Die Power-to-X-Allianz fordert ein Markteinführungsprogramm für 

PtX, mit dessen Hilfe die Technologie effizient von der FuE- in die Einführungsphase überführt 

werden kann. In diesem Zusammenhang hat das Konsortium um die Power-to-X-Allianz be-

reits ein Eckpunktepapier mit konkreten Fördervoraussetzungen und Maßnahmen vorgestellt 

[289]. Zudem sollte die Markteintrittshürde, PtG-Anlagen als Letztverbraucher mit entspre-

chender Entgelt-, Umlagen- sowie Abgabenbelastung einzustufen, beseitigt werden, um einen 

wirtschaftlichen Betrieb zu ermöglichen [242, 243]. Der Marktaustritt konkurrierender Energie-

erzeuger (wie etwa der heimischen Steinkohle [274]), der Rückgang der deutschen Erdgas-

förderung [229], die Überführung von Braunkohlekraftwerken in Reservekapazitäten [243, 275] 

sowie die ambitionierten Klimaschutzziele der Bundesregierung bekräftigen die Notwenigkeit, 

heimische Potentiale zu einer sicheren, umweltschonenden und bezahlbaren Versorgungssi-

cherheit effizient zu nutzen und die Energieversorgung möglichst diversifiziert zu gestalten. 

Durch die Umwandlung des Überschussstroms in Biomethan kann genau dies unterstützt wer-

den. 
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Abbildung 8.6: Schwächen und Chancen von PtG-Biomethan 

 
8.2.2.3 C – Stärken und Risiken von PtG-Biomethan 

Durch die interne Stärke, erneuerbaren Strom in Gas umzuwandeln, resultiert im Zusammen-

spiel mit den weiteren PtX-Technologien ein zukünftig steigender EE-Strombedarf. Derzeit 

wird das Ziel fokussiert, Strom zukünftig als Primärenergiequelle für alle Energiesektoren zu 

einzusetzen. Doch dieser Strom muss zunächst regenerativ erzeugt und eingespeist werden, 

was im Hinblick auf den weiteren Ausbau der EE-Anlagen und Stromnetze ein Risiko darstellt 

[241]. 

Wie bereits vorhergehend erwähnt, ist Deutschland derzeit als PtG-Technologieführer einzu-

stufen. Gleichzeitig besteht das Risiko, diesen Vorsprung infolge ungünstiger heimischer 

Marktbedingungen an das Ausland zu verlieren. Um die entwickelte Hochtechnologie in eine 

breite Marktanwendung zu überführen, sind zum einen eine zweckmäßige Industriepolitik und 

zum anderen ein förderliches, industrielles Umfeld unerlässlich, andernfalls kann das Markt-

potential nicht vollständig ausgeschöpft werden [241]. Demnach besteht das Risiko, dass an-

dere Länder zum Systemanbieter der PtG-Technologie werden und deren Erlöse durch Ex-

porte ausschöpfen. 

 

Abbildung 8.7: Stärken und Risiken von PtG-Biomethan 
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8.2.2.4 D – Schwächen und Risiken von PtG-Biomethan 

Die Produktion von PtG-Biomethan ist an die fluktuierenden Energien Sonne und Wind gebun-

den, was einen allgemeinen Unsicherheitsfaktor darstellt. Im Verlauf eines Jahres unterliegt 

der Wärmesektor zusätzlich starken saisonalen Verbrauchsschwankungen. Durch die Kopp-

lung der Sektoren Strom und Gas beeinflussen diese Schwankungen auch den Stromsektor, 

welcher bislang ganzjährig relativ konstante Verhältnisse aufweist. In Zeiten kalter Tempera-

turen (näherungsweise Oktober-April) ist der Wärmebedarf deutlich höher als bei milden Wit-

terungen [251]. Durch die deutschen Gasspeicher, welche ein Volumen von rund 24 Mrd. m³ 

umfassen, können diese Saisondifferenzen allerdings ausgeglichen werden. Hierzu wird das 

produzierte PtG-Biomethan in das Erdgasnetz bzw. die Erdgasspeicher eingeleitet, um es an-

schließend bedarfsgerecht weiter zu verwerten [290]. 

 

Abbildung 8.8: Schwächen und Risiken von PtG-Biomethan 

  



   

 Analyse des greening-of-gas-Prozesses für das deutsche Erdgasnetz (Möglichkeiten und Grenzen) sowie 

bei der dezentralen Anwendung | 249 

 

8.3 Anwendungsmöglichkeiten erneuerbarer Gase 

8.3.1 Anwendungsmöglichkeiten erneuerbarer Gase im Wärmesektor 

In verschiedenen Studien [291] wird biogenen Gasen eine relevante Rolle in der zukünftigen 

Energieversorgung prognostiziert, zumindest in den ambitionierten Klimaschutzzielszenarien 

mit 95 % CO2-Reduktion. Im Wärmesektor wird heute bereits Biogas und Biomethan ange-

wendet, beispielsweise dezentral in Verbindung mit Blockheizkraftwerken. Weiterhin kann zu-

künftig auch synthetisches Gas oder Wasserstoff ins Erdgasnetz beigemischt werden zur An-

wendung kommen. 

Eine Zumischung von Wasserstoff ins Erdgasnetz ist denkbar, wenn bestimmte Regeln einge-

halten werden. Bei der Einspeisung von Wasserstoff in das Erdgasnetz findet das Regelwerk 

des Deutschen Vereins des Gas- und Wasserfaches (DVGW) Anwendung. So wird die Ein-

speisung von regenerativ erzeugtem Wasserstoff als Zusatzgas im Arbeitsblatt G 262 „Nut-

zung von Gasen aus regenerativen Quellen in der öffentlichen Gasversorgung“ [292] aufge-

griffen. In diesem Arbeitsblatt heißt es: „Untersuchungen haben gezeigt, dass ein Wasserstoff-

gehalt in einstelligem Prozent Bereich im Erdgas in vielen Fällen unkritisch ist, wenn die brenn-

technischen Kenndaten entsprechend DVGW-Arbeitsblatt G 260 eingehalten werden.“ 

Die Zumischung von Wasserstoff führt zu einer Änderung der Gaskennwerte. Der volumetri-

sche Brennwert von Wasserstoff beträgt etwa ein Drittel des Brennwertes von Erdgas H, so-

dass beispielsweise bei einer Zumischung von 16 Mol.-Prozent Wasserstoff der Energieinhalt 

des Gasgemisches (Erdgas H Philips Emden) um etwa 11 Prozent abnimmt. Der Wobbe-Index 

hingegen, als Maß für die Austauschbarkeit von Brenngasen, nimmt bei gleicher Zumischung 

nur um etwa 4 Prozent ab, siehe Abbildung 8.9.  

Das weitaus kritischste Kriterium bei der Beimischung von Wasserstoff in Erdgas stellt die 

(relative) Dichte dar, da Wasserstoff erheblich leichter ist als Erdgas. Dieses Kriterium wird bei 

zunehmender Wasserstoff-Beimischung als erstes verletzt. Wichtig hierbei ist aber auch das 

Grundgas. So kann in Russland-H-Gas weitaus weniger H2 beigemischt werden als in Nord-

see-H-Gas, bevor der Gültigkeitsbereich des Gasbeschaffenheitsregelwerks verlassen wird. 

Gleichzeitig werden aktuell im Arbeitsblatt G 262 [292] begrenzende Faktoren für die Wasser-

stoffbeimischung angegeben:  

 In DIN 51624 wird ein Grenzwert für Wasserstoff von 2 Vol.-% angegeben; (Hinter-

grund: Tanks in Erdgasfahrzeugen). [293] 

 Gasturbinen mit schadstoffarmen Vormischbrennern können empfindlich auf Wasser-

stoff reagieren, weshalb manche Gasturbinenhersteller den H2-Anteil auf 5 %, teilweise 

auch auf 1 % limitieren. 

 Die Analyse von Wasserstoff ist bei vielen Prozessgaschromatographen noch nicht 

ohne weiteres möglich.  
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Abbildung 8.9: Gasbeschaffenheiten der in Deutschland verteilten Gase gemäß DVGW-Arbeits-
blatt G 260 [294] und Änderung deren Kennwerte durch H2-Zumischung, Quelle 
GWI 

Zum Einsatz erneuerbarer Gase in Wärmeerzeugern im Haushaltsbereich wurden bereits in 

den letzten Jahren Untersuchungen durchgeführt [295]. Abbildung 8.10 zeigt eine Übersicht 

über die Wasserstoff-Toleranz von Technologien im Haushaltsbereich. Die Angabe der mög-

lichen H2-Konzentration ist unterteilt in die unbedenkliche Anwendung (hellgrün), in die mögli-

che Anwendung nach erfolgter Anpassung (hellblau) und erforderlichem Forschungsbedarf 

(türkis).  

Technologien für die Anwendung erneuerbarer Gase im Haushaltssektor sind insbesondere 

der Brennwertkessel und der Niedertemperaturkessel, für die Verbrennung von Wasserstoff 

kommt die PEM-Brennstoffzelle zum Einsatz. Diese kann mit 100 % Wasserstoff betrieben 

werden. Brennwertkessel und Niedertemperaturkessel können bis zu einem 10 %igen H2-An-

teil unbedenklich betrieben werden, eine Erhöhung auf 20 % Wasserstoff ist nach einer Gerä-

teanpassung anwendbar.  
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Abbildung 8.10: H2-Toleranz ausgewählter Technologien für Haushalte,  

Quellen: [293, 296–300]  

 

Eine morphologische Analyse von dezentralen Technologie-Wasserstoff-Kombinationen für 

die Sektoren Haushalt, Gewerbe und Mobilität ist in Abbildung 8.11 zusammengestellt. In die-

ser Analyse wurden die Parameter Anwendung (Sektor), Technologie, Brennstoff und zeitliche 

Entwicklung betrachtet. In dem Zeitrahmen von 2017 bis 2050 wurden verschiedene Wärme-

erzeugungstechnologien, die in den Sektoren Haushalt und Gewerbe zur Anwendung kom-

men, hinsichtlich ihrer Funktionalität mit unterschiedlichen Wasserstoffgehalten im Brenngas 

beurteilt. Neben den heute bereits anwendbaren Wasserstoffbeimischungen ist der derzeitige 

Anpassungsbedarf, der Forschungsbedarf für die Anwendung bis zu 70 % Wasserstoff-Anteil 

ab 2030 und der 100 %ige H2-Einsatz ab 2050 aufgeführt. [293, 296–300] Für den Mobilitäts-

Sektor wird die Funktionalität der CNG-Tanks, der Motoren, der Erdgastankstellen sowie 

Brennstoffzellenfahrzeuge in Abhängigkeit der Wasserstoffkonzentration im Brenngas beur-

teilt.  

Die Funktionalität der Technologien in Abhängigkeit des H2-Anteils im Erdgas, der von 2 % 

Wasserstoff über 8 %, 10 % bis zu 100 % Wasserstoff abgestuft ist, ist farblich unterschiedlich 

gekennzeichnet. Erdgas bzw. Biomethan kann bei sämtlichen Technologien angewendet wer-

den. Die 2 %ige Wasserstoff-Beimischung wurde aufgrund der aktuell gültigen Grenze für Erd-

gastankstellen und Tanks der CNG-Fahrzeuge [293] betrachtet. Die 8 % bis 10 % H2-Zumi-

schung gilt bisher für Motoren. Hintergrund ist hierbei die Methanzahl, die durch H2-Zumi-

schung verringert wird [296].  
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Auch in der Gasinfrastruktur sind Auswirkungen von H2-Zumischungen zu beachten. Im Gel-

tungsbereich der TRGI, DVGW-Arbeitsblatt G 600 konnten Untersuchungen zeigen, dass eine 

H2-Beimischung von bis zu 20 % bis auf die Eichgültigkeit einiger Gaszähler, ausgenommen 

Balgengaszähler, uneingeschränkt bezüglich der Sicherheits-, Dichtheits- und Anschlussan-

forderungen in der Gasinstallation möglich ist [301].  

Mikro-Gasturbinen, CNG-Tanks und Erdgastankstellen können zurzeit nur mit einem 2 %-H2-

Anteil problemlos betrieben werden, auch besteht für die Motoren mit 8 % H2-Einsatzmöglich-

keit weiterer Forschungsbedarf. Bei H2-Zumischungen > 20 % besteht Forschungsbedarf für 

die Anpassung der Erdgasverdichter für die Gewährleistung der Enddrücke, Benötigung einer 

höheren Leistung der Erdgasverdichter zur Einhaltung der Lieferverträge sowie bezüglich der 

Messtechnik von Kundengaszählern [296]. Die Wärmeerzeugungstechnologie Brennwertkes-

sel kann nach Geräteanpassung bereits heute mit bis zu 22 % H2 betrieben werden, Block-

heizkraftwerke bis zu 40-50 %, die atmosphärischen Gasbrenner und Gasherde weisen bis zu 

40 % Wasserstoff-Anteil im Brenngas eine sichere Funktion auf. Die Brennstoffzellentechno-

logie ist für hohe prozentuale H2-Zumischungen funktionstüchtig.  

 
Abbildung 8.11: Morphologische Analyse von dezentralen Technologie-Wasserstoff-Kombi-

nationen, Quellen: [293, 296–300] 
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8.3.2 Anwendungsmöglichkeiten erneuerbarer Gase im Mobilitätssektor 

In Deutschland wird im Verkehrssektor ca. 20 % der CO2-Emissionen verursacht, wobei auf 

den Pkw-Verkehr ein Anteil von 61 % entfällt, angegeben für das Jahr 2015 [302]. Daher wird 

nachfolgend der Fokus auf die Anwendung von Gasen für die Pkw-Mobilität betrachtet. Erdgas 

als Kraftstoff hatte im Jahr 2017 einen Absatz von 1,6 TWh, der erneuerbare Methan-Anteil 

lag bei 0,44 TWh.  

Die THG-Emissionen des Pkw-Verkehrs sind zwischen 1995 und 2017 aufgrund des gestie-

genen Verkehrsaufkommens um 0,5 % angestiegen, obwohl die spezifischen Emissionen, 

also die Emissionen pro Personenkilometer, um rund 15 % gesunken sind. Gemäß Klima-

schutzplan der Bundesregierung soll der Verkehrssektor seine THG-Emissionen bis 2030 um 

40 bis 42 Prozent im Vergleich zu 1990 senken. Das entspricht einer Minderung um rund 

70 Millionen Tonnen. Dieses Ziel leitet sich sowohl aus den nationalen THG-Gesamtminde-

rungsziel des Klimaschutzplans als auch den EU-Klimaschutzzielen im Non-ETS Bereich ab.  

Die EU möchte die Zielerreichung unter anderen durch die Flottengrenzwertregulierung für 

Pkw, leichte sowie schwere Nutzfahrzeuge sicherstellen. So sollen zum Beispiel bis 2030 die 

CO2-Emissionen von Pkw-Neuwagen um 37,5 % und der LNF-Neufahrzeuge um 31 % gegen-

über 2021 sinken [303]. 

Anfang 2017 wurden 98,4 % (lt. UBA) der zugelassenen Pkws mit Verbrennungsmotoren an-

getrieben. Der Bestand an Pkws in den Jahren 2009 bis 2018 unterteilt nach Kraftstoffarten 

zeigt Abbildung 8.12. Die Anzahl der mit CNG angetriebenen Pkws hat sich seit 2012 bis 2016 

etwas erhöht und ist im Jahr 2018 auf die Anzahl von 2012 zurückgefallen. Elektrofahrzeuge 

kommen zunehmend zur Anwendung, die Anzahl ist aber immer noch gering. Insgesamt ist 

der Anteil der nicht mit einem Verbrennungsmotor angetriebenen Fahrzeuge sehr niedrig. Im 

November 2018 waren ca. 500 Brennstoffzellenfahrzeuge zugelassen.  
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Abbildung 8.12: Bestand an Pkw in den Jahren 2009 bis 2018 nach Kraftstoffarten unterteilt 

[304].  

 

2018 waren 150 Fahrzeugmodelle mit alternativen Antrieben auf dem Markt, siehe Abbildung 

8.13. Die größte Auswahl an Modellen gibt es bei den Plug-in-Pkws, gefolgt von Batterieelektri-

schen Antrieben, Hybrid-Fahrzeugen, Erdgas-Autos und LPG-Antrieben. Derzeit werden zwei 

Pkw-Modelle mit Wasserstoff-Antrieb angeboten. Bei den schweren Nutzfahrzeugen mit Gas-

antrieb sind die Verfügbarkeit und auch die Attraktivität gestiegen. Sowohl Iveco, Scania und 

Volvo bieten mittlerweile Fahrzeugmodelle mit mehr als 400 PS an. Daimler vertreibt Erdgas-

Busse. Die Akzeptanz alternativer Antriebe hängt wesentlich vom Fahrzeugpreis ab, aber auch 

vom Kraftstoffpreis sowie der Verfügbarkeit der Tankstellen.  
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Abbildung 8.13: Modellverfügbarkeit alternative Antriebe in Deutschland 2018 [305] 

 

Die Entwicklung der Antriebsarten bei neu zugelassenen Pkws bis zum Jahr 2050 wurde in 

verschiedenen Studien zur Energiewende von dena, BDI und ESYS mit verschiedenen Klima-

schutzszenarien für die Jahre 2030 und 2050 analysiert. Die Studienergebnisse sind als pro-

zentuale Anteile verschiedener Antriebsarten von Pkws in Abbildung 8.14 dargestellt. Bis 2030 

spielen auch weiterhin die flüssigen Kraftstoffe eine wichtige Rolle, je nach Studie und Szena-

rio zwischen 30 und 75 %. Die batteriebetriebenen Elektrofahrzeuge werden auf jeden Fall 

einen größeren Anteil einnehmen, im Jahr 2050 sogar bis zu einem Anteil von 65 %.[305] 

Gasförmige Kraftstoffe kommen sowohl direkt als auch in Hybridfahrzeugen zum Einsatz, teil-

weise werden Anteile von 15 % bei reinen mit Gas angetriebenen Fahrzeugen und bis 40 % 

[305] bei den Hybridfahrzeugen prognostiziert. Der Brennstoffzellenantrieb von Pkws wird da-

gegen auch bis 2030 nur gering eingeschätzt. Für 2050 wird mit einer deutlichen Zunahme an 

Brennstoffzellenfahrzeugen durch die H2-Produktion durch Power to Gas gerechnet.  

Die Studien zur Energiewende von dena, BDI und ESYS haben ebenfalls die Entwicklung der 

alternativen Antriebsarten für Lkws und leichte Nutzfahrzeuge betrachtet. Abbildung 8.15 gibt 

die Studienergebnisse wieder. Hybrid-Antriebe kommen kaum in Betracht, elektrische An-

triebe und Brennstoffzellen machen den wesentlichen Anteil vor allem in den Szenarien bis 

zum Jahr 2050 aus. Im Bereich der schweren Nutzfahrzeuge (Langstrecke) entwickeln derzeit 

eine Reihe von Herstellern (z.B. Hyundai, Scania, Nicola) Brennstoffzellen-Lkw. Diese werden 

jedoch perspektivisch nicht im Nutzlastbereich > 20 t Anwendungen finden bzw. nicht vor 2025 

serienreif sein [303].  
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Abbildung 8.14: Anteil der Antriebsarten bei Pkws bis 2050, Szenarien dena/BDI/ESYS-Stu-

dien zu den Neuzulassungen von Fahrzeugen [303, 306]  

 

 
Abbildung 8.15: Anteil der Antriebsarten bei Lkws & leichten Nutzfahrzeugen bis 2050, Sze-

narien dena/BDI/ESYS-Studien zu den Neuzulassungen von Fahrzeugen 
[303, 306] 

In der Schifffahrt wird lt. der Shell-LNG-Studie „Verflüssigtes Erdgas – Neue Energie für Schiff 

und Lkw? Fakten, Trends und Perspektiven für LNG“ [307] ein großes Potential gesehen. Es 

ist eine gute Möglichkeit, die Treibhausgasemissionen im Schiffsverkehr zu senken. Aufgrund 

des großen Kraftstoffverbrauchs bieten insbesondere Containerschiffe durch den Betrieb mit 

LNG ein großes CO2-Einsparpotential. Bei den Kreuzfahrtschiffen wird heute schon LNG als 

Option vorgesehen, um die Emissionen in den Häfen zu verringern. Hindernis ist zurzeit noch 

die Verfügbarkeit von LNG in den Häfen.  

Ein Einsatz von Gas im Zugverkehr ist derzeit nicht geplant. Im Jahr 2017 nahm in Nieder-

sachsen jedoch der erste wasserstoffbetriebene Zug von Alstom den Betrieb auf [303, 306]. 
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9 Technisch-wirtschaftliche Gesamtanalyse der Verwer-

tungspfade hinsichtlich Technologie, Effizienz und 

Wertschöpfung (AP 7) 

9.1 Erzeugung der EE-Gase 

Aufgrund einer sehr hohen Anzahl von möglichen Kombinationsmöglichkeiten von verschie-

denen PtG-Technologien wurde im Folgenden eine Auswahl getroffen. Diese ist in Tabelle 9.1 

dargestellt und deckt die wichtigsten Anwendungsfälle ab. Die biomassebasierten Verfahren 

können dabei jeweils mit und ohne PtG-Erweiterung ausgeführt werden.  

Die Kosten der EE-Gaserzeugung sind im Wesentlichen beeinflusst von der Kombination aus 

Stromkosten und korrespondierenden Volllaststunden sowie den Investitionen für die PtG-An-

lagenteile (die stark über die installierte Anlagengröße skalieren). 

Die Kostenschätzung der P2G-Technologien basiert auf den in Kapitel 7.6 aufgeführten Inves-

titionskosten Die Berechnung wurde gemäß VDI Richtlinie 6025 auf Basis einer Abschrei-

bungsdauer von 20 Jahren und einem Finanzierungszinssatz von 5 % durchgeführt. Die Daten 

der SOEC wurden Tabelle 7.9 entnommen. 

Tabelle 9.1: Betrachtete Prozessketten und Betriebsweisen 

Nr. CO2-Quelle Elektrolyse Methanisierung 
Produktions-
kapazität 
(ohne PtG) 

Betriebsweise 

1 
Biogas(ein-
speise)an-
lage 

PEM 
Biologische  
Meth. (BM) 

5 MW Netzdienlich 

2 
Biomasse-
vergasung  

a) AEL 
b) SOEC 

Katalytische 
Meth. (KM) 

100 MW Base-load 

3 
Industrielles 
Abgas 

a) PEM 
b) SOEC 

Katalytische  
Meth. (KM) 

5/20/100 MW 
a) Netzdienlich  
b) Base-load 

4 
CO2-Abtren-
nung aus der 
Luft 

PEM 
Katalytische 
Meth. (KM) 

5/20/100 MW 
a) Netzdienlich  
b) Base-load 

 

Entscheidend für die Wirtschaftlichkeit der Produktion von EE-Gasen sind die Betriebsweise 

der Elektrolyseure und die damit verbundenen Stromkosten. Im Folgenden wird daher zwi-

schen Grundlast (Baseload)- und netzdienlichem Betrieb unterschieden.  

Als Baseload-Betrieb wird ein stationärer Betrieb der Elektrolyse bezeichnet, welcher bei-

spielsweise bei Prozesskette 2 erforderlich ist, da der Sauerstoff aus der Elektrolyse dauerhaft 

für den Vergaser bereitgestellt werden muss. Grundsätzlich sind jedoch alle Ketten für den 

Baseload-Betrieb geeignet. Ein Vorteil ist die simplere Fahrweise, da dynamische Betriebszu-

stände vermieden werden, was für eine hohe Anlagenverfügbarkeit sorgt. Außerdem wird der 
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Beitrag der Abschreibung der Elektrolyse auf die spezifischen Gestehungskosten reduziert. 

Durch gegebenenfalls höhere Strombezugspreise bei Dauerbetrieb wird dieser Effekt jedoch 

kompensiert. Ist keine dauerhafte Wasserstoffproduktion erforderlich, kann der Elektrolyseur 

bei Strompreisspitzen vom Netz genommen und die Wirtschaftlichkeit der H2-Einkopplung ge-

steigert werden. 

Wird der Elektrolyseur netzdienlich betrieben, das entsprechende Stromnetz in Zeiten hoher 

Residuallast also entlastet, können die Stromkosten unter Umständen drastisch reduziert wer-

den. Die Preisgestaltung hängt dabei stark von den politischen Rahmenbedingungen und dem 

jeweiligen Netz ab. Etablieren sich zukünftig verstärkt autarke, dezentrale Stromnetze, kann 

ein netzdienlicher Betrieb zur Stabilisierung gegebenenfalls sogar vergütet werden. Allerdings 

fallen bei dieser Fahrweise die Investitions- und demensprechend die Abschreibungen des 

Elektrolyseurs aufgrund langer Stillstandzeiten stärker ins Gewicht. Als Anhaltspunkt für rele-

vante VLS pro Jahr können die Werte der Netzeinspeisung von PV- (1.000 VLS) und Wind-

kraftanlagen (2.000 VLS onshore) herangezogen werden [308]. 

Da die zukünftige Strompreisentwicklung schwer abzusehen ist, werden für die Berechnung 

der Gestehungskosten der verschiedenen Prozessketten Szenarien mit einer Strompreisvari-

ation von 50 – 150 €/MWh zugrunde gelegt. Dies entspricht einem Bereich von börsengehan-

delten, abgabenbefreiten Preisen (50 €/MWh) bis hin zu typischen Strombezugskosten für In-

dustriekunden (150 €/MWh). Für den netzdienlichen Betrieb für 1.000 und 2.000 VLS pro Jahr 

werden keine Kosten fällig. Im Sonderfall von 4.000 VLS pro Jahr wird angenommen, dass der 

Elektrolyseur für 2.000 Stunden netzdienlich (0 €/MWh) und für 2.000 Stunden zu Stromprei-

sen entsprechend des Variationsbereichs betrieben wird. 

Bezugskosten für Endkunden, welche Entgelte, Steuern und Abgaben sowohl strom- als auch 

gasseitig betrachten, werden detailliert im DVGW-Projekt greenSNG [309] evaluiert. 
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9.1.1 Biogas(einspeise)anlage + Power-to-Gas mittels biologischer Methanisierung 

Die konventionelle Biogaseinspeiseanlage im Größenbereich von 4-5 MW thermischer Leis-

tung erlaubt die Herstellung von Biomethan zur Einspeisung in das Erdgasnetz zu Geste-

hungskosten von ca. 70-80 €/MWh.  

Der Vorteil der Kopplung von Biogaseinspeiseanlagen mit der biologischen Methanisierung 

(BM) liegt in der Erhöhung des Kohlenstoffnutzungsgrades der eingesetzten biologischen Sub-

strate, der hohen Flexibilität (die BM muss nicht kontinuierlich, kann aber sehr dynamisch be-

trieben werden, sodass u.U. auf die Zwischenspeicherung von Wasserstoff verzichtet werden 

kann) und der zumindest teilweisen Nutzbarkeit der Abwärme der biologischen Methanisierung 

zur Beheizung des Biomassefermenters. 

 

Abbildung 9.1: Biogaseinspeiseanlage + PtG mittels PEM-Elektrolyse und biologischer Metha-
nisierung 

Bei der Kopplung einer Biogasanlage ohne angeschlossene Aufbereitung fungiert die biologi-

sche Methanisierung als Gasaufbereitung. Sofern Rohbiogas in Zeiten von teuren Stromprei-

sen nicht im BHKW verstromt wird, muss die BM in diesem Szenario deutlich kontinuierlicher 

betrieben werden, als im o.g. Fall. Ein ökonomischer Vorteil entsteht jedoch ggf. durch den 

Verzicht auf die Gasaufbereitung bei Kleinanlagen. 

 

Abbildung 9.2: Biogasanlage + PtG mittels PEM-Elektrolyse und biologischer Methanisierung 

In Tabelle 9.2 sind die für die Berechnung der Kosten zu Grunde gelegten Randbedingungen 

für die Kopplung von Biogas(einspeise)anlagen mit PtG angegeben. 
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Tabelle 9.2: Randbedingungen für die Bewertung der Kopplung der Biogaserzeugung mit 
der PEM-Elektrolyse und der biologischen Methanisierung 

Konfiguration: Biogaseinspeiseanlage 
Biogasanlage ohne Ein-

speisung und H2-Speicher 

Betriebsmodus 

PtG/BM 

Netzdienlich Base-load 

VLS Biogas(ein-

speise)anlage 

8.410 h/a 8.410 h/a 

VLS PEM 
1.000/2.000/ 

2.000 + 2.000 h/a 

8.410 h/a 

Personal Kosten 25 000 €/a 

Zusammenset-

zung Biogas 
50 % CH4, 50 % CO2 

Substratkosten 35 €/t 

 

Die Ergebnisse der Gestehungskostenberechnung für den netzdienlichen Betrieb der Elektro-

lyse sind in Tabelle 9.3, die Kosten für den Base-load-Betrieb in Tabelle 9.4 dargestellt. Es 

zeigt sich, dass für die netzdienliche Betriebsweise SNG (z.B. bei einem Strompreis von 0 

€/MWh) zu geringeren Gestehungskosten produziert werden kann als im Base-load Betrieb. 

Allerdings ist zu beachten, dass die produzierte Menge an SNG, die auf diese Weise erzeugt 

wird und somit auch der Ausnutzungsgrad von CO2, im Falle der netzdienlichen Betriebsweise 

über das Jahr gesehen geringer ausfällt. Überdies hinaus ist zu erwarten, dass bei der Reali-

sierung PtG an kleineren Biogasanlagen die Variante „Verzicht auf die Gasaufbereitung“ auf-

grund des höheren CAPEX-Anteils von Kleinanlagen an Attraktivität gewinnen wird.  
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Tabelle 9.3:  Bereitstellungskosten in €/MWh bei der Kopplung von Biogaseinspeiseanlage 
und biologischer Methanisierung (gekoppelt, max. 10 MW SNG Peakleistung) 
für den Betriebsmodus „netzdienlicher Betrieb“ 

V
L

S
  

E
le

k
tr

o
ly

s
e
 

Strompreis 
PtG in ct/kWh 

2018 2030 2050 

Strom-preis BGA in ct/kWh 

5 10 15 5 10 15 5 10 15 

1000 0 114 117 120 100 103 106 93 96 99 

2000 0 103 106 108 90 93 95 84 86 89 

4000 

2,5 103 
  

92 
  

86 
  

5 
 

118 
  

107 
  

99 
 

7,5 
  

133 
  

122 
  

112 

 

Tabelle 9.4: Bereitstellungskosten in €/MWh bei der Kopplung von Biogasanlage und bio-
logischer Methanisierung (Kapazität: 10 MW SNG) für den Betriebsmodus 
„Base-load“ 

Kosten in 
€/MWh 

2018 2030 2050 

Strompreis in 
ct/kWh 

5 10 15 5 10 15 2 10 15 

Biologische  
Methanisierung 

112 156 203 104 149 194 95 137 178 

Katalytische Me-
thanisierung 

116 162 208 104 149 194 95 136 178 

 

9.1.2 Biomassevergasung mit Power-to-Gas im Base-load-Betrieb 

Die Biomassevergasung als Pendant zur Biomassefermentation ermöglicht die Nutzung von 

ligninreicher Biomasse zur SNG-Erzeugung. Die Biomassevergasung ist im Vergleich zur Bi-

omassefermentation ein komplexer Hochtemperaturprozess, der nur sehr eingeschränkt flexi-

bel betrieben werden kann. Den nachfolgenden Bewertungen liegt daher die Annahme von 

8.000 VLS für Vergasung und PtG zu Grunde. Durch den aufwändigen technischen Aufbau 

führen Kleinanlagen nach konventionellen Erzeugungskonzepten zu hohen spezifischen An-

fangsinvestitionen, daher werden im Falle der Vergasung nachfolgend nur Anlagen in der Grö-

ßenordnung 100 MW SNG Erzeugungsleistung betrachtet. Die Substratbereitstellungskosten 

wurden im Falle der Vergasung zu 80 €/tFM angenommen. 

Wie im DVGW-Projekt „greenSNG“ [309] berechnet, führt die SNG-Erzeugung mittels Verga-

sung ohne PtG nach dem im GoBiGas-Projekt umgesetzten Konzept zu spezifischen Geste-

hungskosten von etwa 73 €/MWh. 
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Die Kopplung von Vergasung und PtG eröffnet die Möglichkeit der nahezu vollständigen Nut-

zung des in der Biomasse vorhandenen Kohlenstoffs. Außerdem lässt sich der Sauerstoff aus 

der Elektrolyse für die Vergasung nutzen, wodurch auf eine ASU verzichtet werden kann. 

Nachfolgend werden gekoppelte Konzepte mittels AEL und SOEC bewertet (vgl. Abbildung 

9.3). Der Wirkungsgrad der dargestellten Prozesskette inklusiver AEL wurde angenommen zu 

64 % (2018), 66 % (2030), 67 % (2050). Mit SOEC liegen die Wirkungsgrade höher: 80 % 

(2018), 81 % (2030), 81 % (2050). 

 

Abbildung 9.3: Biomassevergasung + PtG mittels AEL/SOEC und katalytischer Methanisierung 

In nachfolgender Tabelle sind die Ergebnisse der Kostenbewertungen der gekoppelten Pro-

duktion von SNG via Biomassevergasung und PtG dargestellt (vgl Tabelle 9.5). 

Tabelle 9.5: Bereitstellungskosten in €/MWh aus der Kopplung der Biomassevergasung 
und der katalytischen Methanisierung mit zwei unterschiedlichen Elektrolyse-
konzepten (AEL/SOEC), jeweils für den Base-load Betrieb (Kapazität: 100 MW) 

Stromkosten 
in ct/kWh 

2018 2030 
AEL 

2050 2018 2030 
SOEC 

2050 

5 98 94 91 93 78 77 

10 150 143 139 129 113 111 

15 201 192 187 166 148 146 

 

Aufgrund der höheren Wirkungsgrade verspricht die SOEC in der angedeuteten Konfiguration 

geringere Gestehungskosten. Die höheren Investitionskosten der SOEC werden in allen Stütz-

jahren durch die Stromeinsparung kompensiert. In Summe ist die Produktion von SNG mittels 

Vergasung mit der angenommenen Anlagenkapazität von 100 MW SNG Erzeugungsleistung 

zu geringeren Kosten als die Erzeugung von Biomethan mittels Fermentation und gekoppelter 

Methanisierung möglich. 

 

9.1.3 Power-to-Gas mit CO2 aus Abgasen  

Neben der Nutzung von Biomasse können auch Abgasströme aus Verbrennungskraftanlagen 

oder der Industrie als CO2-Quellen verwendet werden. Hierbei ist auf den Ursprung des CO2 

(fossil/prozessbedingt/grün) zu achten. Verfahren zur CO2-Bereitstellung stehen zur Verfü-

gung. Die Nutzung von CO2 aus Abgasströmen erfordert über die CO2-Abtrennung hinaus 

aufwendige Gasfeinreinigungsschritte (siehe Abbildung 9.4). Bei der Kopplung mit der kataly-

tischen Methanisierung ist eine Nutzung der Abwärme für die CO2-Bereitstellung möglich. In 

den vorliegenden Berechnungen wurden die in Tabelle 9.6 zu Grunde liegenden Randbedin-

gungen verwendet.  
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Tabelle 9.6: Randbedingungen für die CH4-Erzeugung aus CO2 aus Abgasen mittels 
PEM/SOEC und katalytischer Methanisierung 

Konfiguration: PEM SOEC 

Betriebsmodus Netzdienlich Base-load 

VLS 1.000/2.000/4.000 h/a 8.410 h/a 

Wärmenutzung CO2-Abscheidung durch Abwärmenutzung der Methanisierung  

SOEC 
Katalytische Methanisierung stellt Wärme für Bereitstellung von 

Wasserdampf 

Als Elektrolyseverfahren werden nachfolgend Konzepte mit PEM (netzdienlicher Betrieb) und 

SOEC (base-load) bewertet. Der Wirkungsgrad der dargestellten Prozesskette mit PEM wurde 

angenommen zu 56 % (2018), 60 % (2030), 66 % (2050). Mit SOEC liegen die Wirkungsgrade 

nur geringfügig höher, da ein Großteil der Wärme für die CO2-Abscheidung Verwendung fin-

det: 66 % (2018), 68 % (2030), 68 % (2050). 

 

Abbildung 9.4: CO2-Abtrennung aus Abgasströmen + PtG mittels PEM/SOEC und katalyti-
scher Methanisierung 

Im Ergebnis sind die Erzeugungskosten der reinen PtG-Prozessketten für 2018 z.T. deutlich 

höher als die der mit der Biomassenutzung gekoppelten Ketten. Neben den hohen Stromkos-

ten für die Wasserstoffproduktion tragen hier auch die hohen Investitionskosten bei. Für die 

Jahre 2030 und 2050 sinken die Preise durch sich reduzierende Investitionskosten. Werden 

die prognostizierten Investitionskosten der PEM für 2030 und 2050 erreicht, so ist nach den 

Ergebnissen davon auszugehen, dass die Gestehungskosten in 2050 das Niveau der Biome-

thanproduktion erreichen werden (Tabelle 9.7).  

 

Tabelle 9.7: Gestehungskosten aus CO2 aus Abgasen mittels PEM und katalytischer Me-
thanisierung im netzdienlichen Betrieb 

  
2018 2030 2050 

 
Strom-

preis 

in 

ct/kWh 

Produktion in MW 

VLS 5 20 100 5 20 100 5 20 100 

1000 0 489 430 387 324 253 229 240 178 150 

2000 0 245 215 194 162 127 114 120 89 75 

4000 2,5 168 153 143 126 109 103 102 86 79 
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Unter der Annahme von geringen Stromkosten (5 ct/kWh) für den Base-load Betrieb (Tabelle 

9.8) lassen sich mit der SOEC ebenfalls sehr geringe Gestehungskosten (bei höherer jährli-

cher Gesamtproduktion) erzielen. Dieser Fall entspräche beispielsweise einem Direktbezug 

von Windstrom ohne Nebenkosten.  

Tabelle 9.8: Gestehungskosten aus CO2 aus Abgasen mittels SOEC und katalytischer Me-
thanisierung im Base-load Betrieb 

 
2018 2030 2050 

Strom-

preis 

in 

ct/kWh 

SNG Produktion in MW 

5 20 100 5 20 100 5 20 100 

5 142 135 130 93 85 82 88 81 78 

10 211 204 199 160 151 149 155 147 144 

15 281 273 268 226 218 215 221 214 210 
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9.1.4 Power-to-Gas mit CO2 aus der Luft  

Neben der Nutzung von Abgasströmen als CO2-Quellen kann CO2 auch aus der Luft abge-

trennt werden (siehe Abbildung 9.5).  

 

Abbildung 9.5: CO2-Abtrennung aus der Luft + PtG mittels PEM und katalytischer Methanisie-
rung 

Verfahren zur CO2-Bereitstellung befinden sich derzeit noch im Entwicklungsstadium. Bei der 

Kopplung mit der katalytischen Methanisierung ist eine Nutzung der Abwärme für die CO2-

Bereitstellung möglich. Zusätzlicher Wärmebedarf wird mit elektrischer Energie bereitgestellt. 

In den vorliegenden Berechnungen wurden die in Tabelle 9.9 zu Grunde liegenden Randbe-

dingungen genutzt. Die Wirkungsgrade der Prozesskette liegen bei 50 % (2018), 51 % (2030), 

55 % (2050). 

Tabelle 9.9: Randbedingungen für die CH4-Erzeugung aus CO2 aus der Luft mittels 
PEM/SOEC und katalytischer Methanisierung 

Betriebsmodus Netzdienlich Base-load 

Betriebsmodus Netzdienlich Base-load 

VLS 
1.000/2.000/ 

2.000 + 2.000 h/a 

8.410 h/a 

Wärmedeckung DAC zu 42 % gedeckt 

In den nachfolgenden Tabellen sind die Ergebnisse der Kostenberechnungen dargestellt: 

Tabelle 9.10: Gestehungskosten aus CO2 aus Luft mittels PEM und katalytischer Methanisie-
rung im Base-load Betrieb 

 
2018 2030 2050 

 
Produktion in MW 

Strom-

preis in 

ct/kWh 

5 20 100 5 20 100 5 20 100 

5 173 164 157 150 140 136 125 118 115 

10 274 265 258 250 240 236 218 211 207 

15 375 366 359 350 340 336 310 303 300 
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Tabelle 9.11: Gestehungskosten aus CO2 aus Luft mittels PEM und katalytischer Methanisie-
rung im netzdienlichen Betrieb 

  
2018 2030 2050 

  
Produktion in MW 

VLS Strom-

preis in 

ct/kWh 

5 20 100 5 20 100 5 20 100 

1000 0 609 534 471 415 337 298 275 219 189 

2000 0 304 267 236 207 168 149 137 109 95 

4000 2,5 203 184 168 154 134 125 115 101 94 

 

Im Ergebnis zeigt sich, dass sich die Bereitstellungskosten vergleichsweise hoch darstellen. 

Darüber hinaus lassen sich die Kosten im Base-load Betrieb zu 5 ct/kWhel heute und z.T. 2030 

günstiger darstellen als der netzdienliche Betrieb auch mit hohen VLS. Erst in 2050 lohnt ein 

netzdienlicher Betrieb gegenüber dem Base-Load-Szenario. In 2050 liegen die SNG-Geste-

hungskosten unter den gegebenen Annahmen nur noch ca. 20 % höher als die SNG-Erzeu-

gung aus Biomasse und mittels CO2 aus konzentrierten Quellen. 
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9.1.5 Zwischenfazit: Kosten der EE-Gaserzeugung 

Die nachfolgende Tabelle 9.12 liefert eine Zusammenfassung der Gestehungskosten für die 

relevantesten und wahrscheinlichsten Umsetzungsfälle. 

Tabelle 9.12: Zusammenfassung der Gestehungskosten der EE-Gaserzeugung ausgewähl-
ter Referenzfälle 

Prozesskette VLS 
in 
h/a 

Strom-
kosten 

in 
ct/kWh 

Anla-
genka-
pazität 

Gestehungs- 
kosten   

heute in 
€/MWh 

2050 in 
€/MWh 

Biogaseinspeiseanlage +  
Biologische Methanisierung 

4.000 2.5 10 MW 118 99 

Biogasanlage + PEM +  
Biologische Methanisierung 

8.000 10 10 MW 156 137 

Biomassevergasung + AEL + 
katalytische Methanisierung 

8.000 10 100 MW 150 139 

Biomassevergasung + SOEC 
+ katalytische Methanisierung 

8.000 10 100 MW 129 111 

CO2 aus Abgas + PEM +  
katalytische Methanisierung 

4.000 2.5 100 MW 143 79 

CO2 aus Abgas + SOEC +  
katalytische Methanisierung 

8.410 10 100 MW 199 144 

DAC + PEM +  
katalytische Methanisierung 

8.410 10 100 MW 258 207 

DAC + PEM +  
katalytische Methanisierung 

4.000 2.5 100 MW 168 94 

 

Zum einen ist ersichtlich, dass die Gestehungskosten von EE-Gas nicht mit aktuellen Erdgas-

preisen konkurrieren werden können. Selbst Kosten im Bereich heutiger Biomethanpreise wer-

den erst mittel- bis langfristig zu erwarten sein. Große Unterschiede in den Gestehungskosten 

sind primär durch die jeweilige CO2-Quelle bestimmt. Da das Gas vor der Methanisierung bei 

Biogasanlagen oder bei der Biomassevergasung bereits einen sehr hohen Anteil an Methan 

besitzt, werden die zusätzlichen Kosten für Methan aus Elektrolysewasserstoff durch Misch-

kalkulation gepuffert. Hingegen ist davon auszugehen, dass für Industrieabgase oder DAC als 

CO2-Quellen mit den höchsten Gestehungskosten zu rechnen, falls Strom nicht zu (teilweise) 

reduzierten Preisen oder umsonst bezogen werden kann. 
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9.2 Verwertung der EE-Gase 

Für die Verwertung der EE-Gase ist nachfolgend eine technisch-wirtschaftliche Gesamtana-

lyse zu Anwendungstechnologien in den Sektoren Haushalt; Gewerbe, Handel, Dienstleistun-

gen (GHD) sowie Mobilität aufgeführt. Im Haushaltssektor werden beispielhaft für ein Ein- und 

ein Mehrfamilienhaus verschiedene Technologien zur Wärmeerzeugung ausgewählt und die 

Brennstoff- und Stromkosten bei der Verwendung verschiedener gasförmiger Brennstoffe und 

Erdgas-EE-Gas-Mischungen berechnet. Der EE-Gas-Anteil im Erdgas wird bei diesen Be-

trachtungen von 10% auf 20 % und 50 % gesteigert, um den Einfluss des Einsatzes der er-

neuerbaren Gase auf die zukünftigen Brennstoffkosten zu ermitteln. Weiterhin erfolgt eine öko-

logische Analyse der betrachteten Anwendungsbeispiele, die erzeugten CO2-Emissionen der 

berechneten Technologie-Brennstoff-Kombinationen werden vergleichend dargestellt. Im Sek-

tor GHD werden Wärmeerzeugungstechnologien für einen Gewerbebetrieb und ein Kranken-

haus betrachtet. Im Mobilitätssektor werden Gestehungspreise je Fahrzeugkilometer für Pkw, 

Lkw und den öffentlichen Personennahverkehr bei dem Einsatz verschiedener Kraftstoffe be-

rechnet und die jeweils anfallenden CO2-Emissionen ermittelt.  

9.2.1 Rahmenbedingungen 

9.2.1.1 Brennstoffe 

In der Analyse werden die Kosten der verschiedenen Brenngase und Erdgas-EE-Gas-Mi-

schungen sowie die Stromkosten betrachtet. Für Erdgas, Biogas und Strom werden die zurzeit 

handelsüblichen Marktpreise zugrunde gelegt. Weiterhin werden Preise für die Brennstoffkom-

binationen Erdgas/Biogas (Marktpreis) sowie Erdgas/Biogas aus nachwachsenden Rohstoffen 

eingesetzt. Die betrachteten Erdgas/EE-Gas-Mischungen unterscheiden sich in der Erzeu-

gungsart des jeweiligen EE-Gases, welche durch die Angaben der Volllaststunden sowie die 

Leistung des Elektrolyseurs gekennzeichnet sind. Detailliertere Angaben zu der Erzeugung 

der EE-Gase sind in Kapitel 9.1 dargelegt. Für die Betrachtungen kommen Brennstoff-Gemi-

sche aus Erdgas und die mit unterschiedlichen Prozessen erzeugten erneuerbaren Gasen mit 

den EE-Gasanteilen von 10, 20 und 50 % zur Anwendung. Nachfolgende Gase bzw. Brenn-

stoff-Kombinationen wurden berücksichtigt. 

 Erdgas, Biogas, Strom (Marktpreis)                           

 Erdgas + Biogas (Marktpreis)  

 Erdgas + Biogas (Nawaro, 8.410 VLS) 

 Erdgas + SNG, (5 MW, 4.000 VLS) 

 Erdgas + H2, (5 MW, 4.000 VLS) 

 Erdgas + Vergasung SNG ohne PtG, (200 MW, 8.410 VLS) 

 Vergasung SNG, (200 MW, 8410 VLS), SOEC (100 MW, 8.410 VLS) 
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9.2.1.2 Brennstoffkosten 

Für die Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen wurden für die Jahre 2017, 2020, 2030 und 2050 die 

in Tabelle 9.13 aufgeführten Energieträgerkosten für den Haushaltssektor und in Tabelle 9.14 

zusammengestellten Energieträgerkosten für den GHD-Sektor zugrunde gelegt. Erläuterun-

gen zu den Kosten stammen zum Teil aus dem Bericht des DVGW-Projektes „Technisch-öko-

nomische Modellierung eines sektorengekoppelten Gesamtenergiesystems aus Gas und 

Strom unter Fortschreibung des regulatorischen Rahmens“ [227]. 

Es wurden jeweils zwei Szenarien berücksichtigt, und zwar das Szenario BASIS, welches die 

Fortschreibung des aktuell bestehenden Rechtsrahmens, d.h. EE-Gas Gestehung inkl. strom-

seitiger Umlagen etc. sowie EE-Gas Bezug inkl. gasseitiger Umlagen bedeutet.  

Das Szenario „Gas + Strom“ bedeutet die Umsetzung rechtlicher Maßnahmen bezüglich des 

Gasbezugs von EE-Gasen mit direkter Wirkung auf den Bezugspreis mit Berücksichtigung von 

folgenden Maßnahmen bezüglich des Strombezugs zur Gestehung von EE-Gasen:  

 Komplette stromseitige Befreiung von: 
EEG-Umlage 
Netzentgelt Strom 
Stromsteuer 

 Komplette gasseitige Befreiung von: 
Konvertierungsumlage 
Bilanzierungsumlage 
Netzentgelt (Gas) 
Energiesteuer (Gas) der EE-Gas-Gestehung 

 

Tabelle 9.13: Energieträgerkosten für den Sektor Haushalt [227] 
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Tabelle 9.14: Energieträgerkosten für den Sektor GHD [227] 
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9.2.1.3 Technologien und Verbrauchsdaten im Haushaltssektor 

Im Haushaltssektor wird die Analyse für ein Einfamilienhaus (EFH) und ein Mehrfamilienhaus 

(MFH) durchgeführt. Als Wärmeerzeugertechnologien werden im Einfamilienhaus der Brenn-

wertkessel, eine Mini-KWK-Anlage mit Otto-Motor und eine KWK-PEM-Brennstoffzelle be-

trachtet. Für das Mehrfamilienhaus kommen ebenfalls ein Brennwertkessel, eine KWK-Anlage 

mit Otto-Motor sowie eine SOFC-Brennstoffzelle zum Einsatz. Die KWK-Anlagen benötigen 

zur Deckung des Wärmebedarfs zusätzlich einen Spitzenlastbrennwertkessel. Die verwende-

ten Gebäude-, Verbrauchs- und Technologiedaten sind in Tabelle 9.15 zusammengestellt.  

Die gebäudespezifischen Verbrauchsdaten Endenergie für Heizung und Warmwasser der Re-

ferenz-Wohngebäude EFH und MFH wurden mit dem Programm „Energieberater Professional 

3D“ der Hottgenroth GmbH unter Anwendung der DIN 18599 berechnet [310]. Der Jah-

resstrombedarf wird nach VDI 4655 berechnet, d.h. im EFH-Bereich wird pro Person ein 

Stromverbrauch von 1.750 kWh zugrunde gelegt und für den MFH-Bereich wird pro Wohnein-

heit ein Jahresstrombedarf von 3.000 kWh angesetzt. Für die Berechnungsbeispiele wurden 

3 Personen im EFH sowie 8 Wohneinheiten im MFH angenommen.  

Die thermischen Leistungen und Wirkungsgrade der Brennwertkessel, die thermischen und 

elektrischen Leistungen und Wirkungsgrade der betrachteten KWK-Anlagen mit Otto-Motor 

sowie der Brennstoffzellen sind in Tabelle 9.15 aufgeführt.  

Bei der Mini-KWK-Anlage mit Otto-Motor und der PEM-Brennstoffzelle erfolgen die Berech-

nungen der Betriebszeiten des Otto-Motors bzw. der Brennstoffzelle und des jeweiligen Zu-

satzheizgerätes (Brennwertkessel) mit Hilfe von Lastprofilen. Die Verbraucherlastprofile wur-

den im Rahmen des Projektes „100 KWK-Anlagen in Bottrop" [311] für EFH und MFH aus den 

darin aufgenommenen Messdaten erstellt. Mit Hilfe der Modelica-Simulation wurden die Lauf-

zeiten der Technologien bestimmt.  
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Tabelle 9.15: Gebäude-, Verbrauchs- und Technologiedaten für den Haushaltssektor [310]  

 

 

9.2.1.4 Stromvergütung im Haushaltssektor 

Bei der Berechnung des erzeugten Stroms werden folgende Vergütungssätze für den Eigen-

verbrauch des erzeugten Stroms bzw. die Einspeisevergütung berücksichtigt:  

Die Förderung der Stromvergütung für KWK-Anlagen unter 50 kWhel kann mit zwei verschie-

denen Verfahren erreicht werden. Zum einen kann durch das BAFA eine pauschale Einmal-

zahlung beantragt werden (A) und zum anderen kann die Vergütung des erzeugten elektri-

schen Stroms über den Stromnetzbetreiber bezuschusst werden (B):  

A. Die pauschale Einmalzahlung berechnet sich aus der elektrischen Leistung mit der maxi-

malen Förderdauer von 60.000 Volllastbenutzungsstunden und beträgt 4,0 Cent/kWh.  

B. Die Zuschläge des Netzbetreibers betragen 8 Ct/kWh für den ins Netz eingespeisten Netto-

Strom und 4 Ct/kWh für den selbst verbrauchten Netto-Strom.  

Für den eingespeisten Strom stehen dem Anlagenbetreiber noch zwei weitere Zuschläge zu. 

Zum einen den „EEX-Baseload“ und zum anderen eine Vergütung der vermiedenen Netzkos-

ten. Während ersterer quartalsmäßig von der Leipziger Strombörse vorgegeben wird, schwan-

ken die vermiedenen Netzkosten zwischen 0,1 bis 2 Cent/kWh nach Netzbetreiber [312]. 

Beschreibung der Gebäude Einheit EFH MFH

Wohnfläche m² 201,6 772

Nutzfläche m² 242 927

spez. Nutzenergie Heizwärme kWh/(m²Nutzfl.∙a) 50,7 35,9

spez. Nutzenergie Warmwasser [nach DIN 18599] kWh/(m²Nutzfl.∙a) 10,08 13,75

Endenergie Heizwärme kWh/a 16.990 49.500

Endenergie Warmwasser kWh/a 6.180 21.940

Anzahl an Bewohnern/Wohneinheiten Personen/WE 3 8

Jahresstrombedarf (nach VDI 4655: 1750 kWh/Person) kWh/a 5.250

Jahresstrombedarf (nach VDI 4655: 3000 kWh/WE) kWh/a 24.000

Daten der Heiztechnologien

Brennwertkessel

thermische Leistung kW 26,4 50

Wirkungsgrad % 99 99

mini-KWK | BHKW

elektrische Leistung kW 1 5

thermische Leistung kW 2,5 12,3

Wirkungsgrad gesamt % 92 89

elektrischer Wirkungsgrad % 26,3 24

thermischer Wirkungsgrad % 65,7 65

PEMFC | SOFC

elektrische Leistung kW 0,75 1,5

thermische Leistung kW 1,1 0,85

Wirkungsgrad gesamt % 92 88

elektrischer Wirkungsgrad % 37 55

thermischer Wirkungsgrad % 55 33
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Nach Annahme der vermiedenen Netzkosten von 0,5 Cent pro kWh ergibt sich für das 1. Quar-

tal 2018 folgende Einspeisevergütung (Tabelle 9.16): 

Tabelle 9.16: Zusammensetzung der Einspeisevergütung für den Netto-Strom 

KWK-Zuschlag (Cent/kWh) 8 

Baseload, 1. Quartal 2018 (Cent/kWh) 3,309 

Vermiedene Netzkosten (Cent/kWh) 0,5 

Einspeisevergütung gesamt (Cent/kWh)  11,809 

 

Diese Vergütungssätze wurden für alle Zeitscheiben als konstant vorausgesetzt.  

 

9.2.1.5 Technologien und Verbrauchsdaten im GHD-Sektor  

Im Sektor Gewerbe, Handel, Dienstleistungen ist die Analyse für ein Büro und ein Kranken-

haus durchgeführt worden. Als Wärmeerzeugertechnologien werden für das Referenzge-

bäude „Büro“ ein Brennwertkessel, eine KWK-Anlage mit Otto-Motor und eine KWK-SO-

Brennstoffzelle zur Anwendung. Bei den KWK-Anlagen wird jeweils noch ein Brennwertkessel 

zur Deckung der Spitzenlast eingesetzt.  

Für das Krankenhaus kommen ein Brennwertkessel und ein Blockheizkraftwerk (KWK-Anlage 

mit Otto-Motor) zum Einsatz. Die KWK-Anlage benötigt zur Deckung des Wärmebedarfs zu-

sätzlich einen Spitzenlastbrennwertkessel. Die verwendeten Gebäude-, Verbrauchs- und 

Technologiedaten sind in Tabelle 9.17 zusammengestellt.  
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Tabelle 9.17: Gebäude-, Verbrauchs- und Technologiedaten für den GHD-Sektor [311, 313]  

 

9.2.1.6 Stromvergütung im GHD-Sektor 

Gemäß dem KWK-Gesetz § 7 über die Höhe des Zuschlags für KWK-Strom aus neuen, mo-

dernisierten oder nachgerüsteten KWK-Anlagen gilt für einen elektrischen KWK-Leistungsan-

teil von mehr als 100 und bis zu 250 kW:  

 für den Eigenverbrauch eine Vergütung von 2 Cent je Kilowattstunde 

 eine Einspeisevergütung von 5 Cent je Kilowattstunde 

Diese Vergütungssätze wurden für alle Zeitscheiben als konstant vorausgesetzt. 

 

 

  

Beschreibung der Gebäude Einheit Büro Krankenhaus

Wohnfläche m² 400

Endenergie Heizwärme MWh/a 35,3 4.284

Endenergie Warmwasser MWh/a 9,3 900

spez. Heizwärmebedarf MWh/(Bett a) 17,14

spez. Warmwasserbedarf MWh/(Bett a) 3,6

Anzahl der Bewohner/Betten Personen/Betten 8 250

Jahresstrombedarf (aus Messwerten "100 KWK Bottrop") kWh/a 24.400

Jahresstrombedarf (7520 kWh/Bett/a) kWh/a 1.880.000

Daten der Heiztechnologien

Brennwertkessel

thermische Leistung kW 25,5 2 x 1400

Wirkungsgrad % 99 99

mini-KWK | BHKW

elektrische Leistung kW 1 225

thermische Leistung kW 2,5 370

Wirkungsgrad gesamt % 92 89

elektrischer Wirkungsgrad % 26,3 34

thermischer Wirkungsgrad % 65,7 55

SOFC

elektrische Leistung kW 1,5

thermische Leistung kW 0,85

Wirkungsgrad gesamt % 88

elektrischer Wirkungsgrad % 55

thermischer Wirkungsgrad % 33
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9.2.2 Technisch-wirtschaftliche und ökologische Analyse im Haushaltssektor 

Nachfolgend sind die Ergebnisse der Brennstoff- und Stromkostenberechnung für die ver-

schiedenen Wärmeerzeuger im Einfamilienhaus und daran anschließend für das Mehrfamili-

enhaus dargestellt. Der Fokus liegt bei dieser Analyse auf dem Vergleich der Kosten für die 

verschiedenen gasförmigen Brennstoffe, die für die Beheizung eines Referenzgebäudes er-

forderlich sind. Es wird davon ausgegangen, dass die Heiztechnik vorhanden ist, so dass nur 

die Brennstoffkosten für Erdgas oder für Gasmischungen mit EE-Gasen analysiert werden.  

Die anschließenden Abbildungen zeigen die Brennstoff- und Stromkosten in € pro Jahr, die 

beim Einsatz verschiedener gasförmiger Brennstoffe unter Einsatz eines Wärmeerzeugers in 

einem Referenzgebäude entstehen. Im linken Teil der Ergebniszusammenstellung sind die 

Kosten des Basis-Szenarios dargestellt, jeweils für die Mischungsverhältnisse von Erdgas mit 

Erneuerbaren Gasen von 10 % (oben), 20 % (Mitte) und 50 % (unten). Rechts sind für die 

gleichen Brennstoff-Mischungsverhältnisse die Brennstoff- und Stromkosten des Szenarios 

„Gas + Strom“ aufgeführt, d.h. es wurden die kompletten strom- und gasseitigen Befreiungen 

verschiedener Umlagen, (siehe Kapitel 9.2.1.2) berücksichtigt. Die Preisberechnung erfolgt 

neben der Referenzbetrachtung für 2017 auch für die Jahre 2020, 2030 und 2050. Für die 

Stromkostenberechnung sowie für die Berechnung der Brennstoffkosten beim Einsatz des 

100 %-igen Erdgas und Biogas wird der jeweils handelsübliche Marktpreis zugrunde gelegt.  

Die Legende unterhalb der Diagramme, siehe Beispiel in Abbildung 9.6, erklärt die verschie-

denen Brenngase mit ihren Herstellungsverfahren, die in Klammern spezifiziert sind. Auch die 

Kosten für den Stromverbrauch sind als graue Säule aufgetragen.  

 

Abbildung 9.6: Erläuterung der Legende der Brennstoff-Kosten-Diagramme 

Im jedem Diagramm von links nach rechts betrachtet sind zunächst die Kosten für den Einsatz 

von 100 % Erdgas (orange) und 100 % Biogas (grün) aufgetragen, es wurden jeweils die 

Marktpreise zugrunde gelegt. Es folgen in gelber Färbung die Kombinationen aus Erdgas mit 

Biogas (Marktpreis) und Erdgas mit SNG, (5 MW, 4.000 Volllaststunden, VLS). Daneben 

schließt sich das in dunkelblau abgebildete Erdgas/H2-Gemisch, (5 MW, 4.000 VLS) an. Die 

hellgelbe Säule gibt die Brennstoffkosten für das Erdgas/SNG-Gemisch aus einer 100 MW-

Anlage mit 4.000 VLS an, es folgt die Erdgas/Wasserstoff-Mischung (100 MW-Anlage mit 

4.000 VLS) in hellblau. Das Erdgas/Biogasgemisch aus Nawaro mit 8.418 VLS ist als hellgrüne 

Säule abgebildet. Rot eingefärbt sind die Brennstoffkombinationen aus Erdgas und SNG aus 

Vergasungsprozessen.   
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In Abbildung 9.7 sind die Brennstoff- und Stromkosten in € pro Jahr für ein mit einem Brenn-

wertkessel beheiztes Einfamilienhaus dargestellt.  

Wird mit Erdgas geheizt, steigen die Kosten von 1.500 € (2017) bis 2370 € im Jahr 2050 stetig 

an, die Stromkosten steigen bis von 1.570 bis 1.800 € im Jahr 2030 an, im Jahr 2050 sinken 

diese Kosten auf 1.480 €. Die Brennstoffkosten für Biogas bleiben bis 2030 bei ca. 2.800 € 

konstant und sinken 2050 gering um 100 €. Diese Gase sind von den Anteilen der EE-Gas-

Zumischung unabhängig, auch in beiden Szenarien sind die Brennstoffkosten gleich.  

Die erneuerbaren Gase SNG und Wasserstoff haben sehr hohe Gestehungskosten, siehe Ab-

bildung 9.7. Steigt der EE-Gas-Anteil im Erdgas von 10 über 20 bis 50 Prozent an, klettern 

auch die Brennstoffpreise erheblich in die Höhe, wie im Diagramm unten links abzulesen ist. 

Bis zum Jahr 2050 fallen insbesondere die Brennstoffkosten dieser in gelben und blau abge-

bildeten vier Gasen aufgrund sinkender Gestehungskosten auf. Das aufbereitete Biogas und 

die durch Vergasung erzeugten erneuerbaren Gase haben ein ähnliches Preisniveau, diese 

Brennstoffkosten steigen im Laufe der Jahre von ca. 1.600 € (2017) auf 2.400 € (2050) konti-

nuierlich an. Werden diese Gase zur Hälfte mit Erdgas gemischt, driften die Brennstoffkosten 

ein wenig auseinander, sie betragen im Jahr 2017 zwischen 2.000 und 2.600 €/a und steigen 

bis zum Jahr 2050 auf 2.500 bis 2.850 €/a an.  

Im Basisszenario zeigt sich, dass die Beheizung des EFH bei Verwendung eines Brennwert-

kessels mit Erdgas sowohl mittelfristig als auch langfristig im Vergleich zu Erdgas/EE-Gas-

Gemischen eine günstige Lösung ist, wobei im Jahr 2050 die Kosten bei Verwendung von 

Erdgas, Biogas (Marktpreis) oder der 50 % Erdgas/Biogas (Nawaro)-Mischung sich nur ca. um 

100 €/a unterscheiden.  

Von den Vorteilen der gas- und stromseitigen Befreiung verschiedener Netzentgelte, Umlagen 

etc. bleibt das Biogas (Marktpreis) unberührt. Das „Gas + Strom“-Szenario hat bei allen erneu-

erbaren Gasen einen deutlichen Einfluss auf die jährlichen Brennstoffkosten, wobei kaum 

sichtbare Kostenunterschiede zwischen den verschiedenen EE-Gasen erkennbar sind. Die 

Kosten betragen zwischen ca. 1.500 bis 1.700 € im Jahr 2017 und steigen bis 2050 auf ca. 

2.300 bis 2.400 € an. Dieses Preisniveau bleibt auch bei den meisten 80 % Erdgas/20 % EE-

Gas-Mischungen bestehen. Bei 50 %iger EE-Gas-Zumischung zeigen sich Unterschiede in 

den Brennstoffkosten, zumindest in der heutigen Zeit, da sich die hohen Produktionskosten 

auswirken. In den Jahren 2030 bis 2050 sinken die Preise für SNG und Wasserstoff, Aus-

nahme bilden hier die rot dargestellten EE-Gase SNG-Vergasung. Insgesamt sind die Brenn-

stoffkosten der Wasserstoff-Gase zukünftig am niedrigsten, sie bleiben von 2017 bis 2050 bei 

ca. 2.000 € annähernd konstant. Das hellblau dargestellte H2-haltige Gas ist im Jahr 2050 die 

preisgünstigste Lösung.  

Zusammenfassend lässt sich feststellen, dass eine gas- und stromseitige Förderung auf jeden 

Fall erforderlich ist, um die Brennstoffkosten von erneuerbaren Brenngasen im Vergleich zum 

Erdgas attraktiv zu machen. Die EE-Gas-haltigen Brennstoffe sind heute noch etwas teurer 

als Erdgas, 2030 auf ungefähr gleichem Preisniveau und zur Mitte des Jahrhunderts mit 

2.000 € um ca. 400 € niedriger als Erdgas (2.400 €).  
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Brennwertkessel – EFH 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

      

     

      

 
Abbildung 9.7: Brennstoff- und Stromkosten in €/a für den Betrieb eines Brennwertkessels im 

EFH mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien  
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Wird für die Beheizung des Einfamilienhauses eine Mini-KWK-Anlage mit Otto-Motor mit einer 

elektrischen Leistung von 1 kW und einer thermischen Leistung von 2,5 kW sowie einem Zu-

satz-Heizkessel eingesetzt, ergeben sich die in Abbildung 9.8 angegebenen Brennstoffkosten. 

Die Diagramme sind wie bereits für Abbildung 9.7 beschrieben für die Szenarien Basis sowie 

„Gas + Strom“ unterteilt und für die EE-Gas-Zumischungen von 10, 20 und 50 % aufgeführt. 

Für die grau dargestellten Stromkosten wurde die Vergütung für die Einspeisung von 

11,809 Ct/kWh sowie 4 Ct/kWh für den selbst genutzten Strom berücksichtigt.  

Insgesamt sind die Brennstoffkosten für den Gasverbrauch der KWK-Anlage aufgrund der 

Stromproduktion höher als bei dem Brennwertkessel, die Stromkosten sind dadurch allerdings 

deutlich niedriger. Im Basisszenario bleibt das Erdgas bei sämtlichen Vergleichen auch über 

die gesamte Zeitspanne bis 2050 der preisgünstigste Brennstoff. Lediglich bei 50 %iger EE-

Gas-Zumischung im Jahr 2050 sind die Mischungen aus Erdgas/Biogas (Marktpreis) und Erd-

gas/Biogas (Nawaro) nur um 150 € teurer. Wird mit Erdgas geheizt, steigen die Kosten von 

1.900 € im Jahr 2017 bis 3.150 € im Jahr 2050 stetig an, die Stromkosten bleiben über den 

gesamten Zeitraum nach Berücksichtigung der Vergütungen bei 190 €. Die Brennstoffkosten 

für Biogas bleiben bis 2030 bei ca. 3.800 € ziemlich konstant und sinken bis 2050 gering auf 

3.690 €. Diese Gase sind von den Anteilen der EE-Gas-Zumischung unabhängig, auch im 

Szenario „Gas + Strom“ sind die Brennstoffkosten gleich.  

Im Szenario „Gas + Strom“ wirken sich die niedrigeren Gestehungskosten der erneuerbaren 

Gase deutlich positiv auf die Brennstoffkosten aus, nur in 2050 fallen diese Vorteile geringer 

aus. Die Brennstoffkosten für die Gasmischungen betragen bei der Zusammensetzung 

90 % Erdgas/10 % EE zwischen ca. 2.100 bis 2.400 € im Jahr 2017 und steigen bis 2050 auf 

ca. 3.050 bis 3.170 € an. Wird der Anteil erneuerbarer Gase erhöht, steigen die Brennstoffkos-

ten an.  

Bei dem 50/50 %igen Mischungsverhältnis driften die Brennstoffpreise der verschiedenen 

Brenngase auseinander. Das hellblau dargestellte H2-haltige Gas ist im Jahr 2050 mit 

2.600 €/a die preisgünstigste Lösung, gefolgt vom Erdgas/SNG-Gemisch (100 MW, 4.000 

VLS) mit 2.700 €/a. Eine Beheizung mit Erdgas würde jährlich 3.150 € kosten.  
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KWK-Anlage (Otto-Motor) – EFH 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

      

      

      

 
 

Abbildung 9.8: Brennstoff- und Stromkosten in €/a für den Betrieb einer KWK-Anlage (Otto-Mo-

tor) im EFH mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien
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Weiterhin wurden die Brennstoffkosten des Referenz-Einfamilienhauses bei Verwendung ei-

ner Polymerelektrolyt-Brennstoffzelle (PEM-BZ) ermittelt, siehe Abbildung 9.9. Diese Techno-

logie könnte auch heute schon mit reinem Wasserstoff betrieben werden. Ähnlich wie die 

KWK-Anlage mit Otto-Motor erzeugt die Brennstoffzelle aus Gas Wärme und Strom, nur in 

anderen Verhältnissen als die KWK-Anlage mit Otto-Motor. Auch die Brennstoffzelle benötigt 

einen Zusatzheizkessel zur Deckung der Spitzenlast.  

Die Kosten für den Strombezug betragen 680 €. Nach Abzug der Vergütung für Eigenver-

brauch bzw. Stromeinspeisung betragen die Stromkosten 330 €.  

Erfolgt die Beheizung mit Erdgas, betragen die gasförmigen Brennstoffkosten im Jahr 2017 

1.800 €, sie steigen auf 2.450 € im Jahr 2030 und auf 2.950 € im Jahr 2050 an. Wird Biogas 

(Marktpreis) verwendet, fallen Kosten von 3.600 € im Jahr 2017 an, die über viele Jahre an-

nähernd konstant bleiben, im Jahr 2050 kostet die Beheizung mit Biogas 3.470 €. Diese Kos-

ten sind in beiden Szenarien unverändert.  

Werden dem Erdgas die gelb dargestellten EE-SNG-Gase oder die wasserstoffhaltigen Gase 

zugemischt steigen die Brennstoffkosten deutlich an. Je höher der zugemischte Anteil, desto 

höher sind die Brennstoffkosten. Dies ist auf die zurzeit noch sehr hohen Gestehungskosten 

zurückzuführen. Im Laufe der nächsten Jahre werden diese Preise sinken, da die Kosten für 

die Herstellung dieser Gase zurückgehen werden.  

Im Basisszenario zeigt sich, dass die Beheizung des EFH bei Verwendung eines Brennwert-

kessels mit Erdgas sowohl mittelfristig als auch langfristig im Vergleich zu Erdgas/EE-Gas-

Gemischen eine günstige Lösung ist, wobei im Jahr 2050 die Kosten bei Verwendung von 

Erdgas, Biogas (Marktpreis) oder der 50 % Erdgas/Biogas (Nawaro)-Mischung sich nur ge-

ringfügig unterscheiden, die Brennstoffkosten sind 100 bis 200 €/a höher.  

Das „Gas + Strom“-Szenario hat bei allen erneuerbaren Gasen einen deutlichen Einfluss auf 

die jährlichen Brennstoffkosten, wobei kaum sichtbare Kostenunterschiede zwischen den ver-

schiedenen EE-Gasen erkennbar sind. Wird 90 % Erdgas/10 % EE-Gas eingesetzt, liegen die 

Brennstoffkosten zwischen ca. 2.000 bis 2.300 € im Jahr 2017 und steigen bis 2050 auf ca. 

2.860 bis 3.000 € an. Dieses Preisniveau bleibt auch bei den meisten 80 % Erdgas/20 % EE-

Gas-Mischungen bestehen. Bei 50 %iger EE-Gas-Zumischung zeigen sich in den Jahren 2017 

und 2020 deutliche Unterschiede in den Brennstoffkosten, da sich die hohen Produktionskos-

ten auswirken. In den Jahren 2030 bis 2050 sinken die Preise für SNG und Wasserstoff, Aus-

nahme bilden hier die rot dargestellten EE-Gase SNG-Vergasung.  

Insgesamt sind die Brennstoffkosten der Wasserstoff-Gase zukünftig am niedrigsten, sie sin-

ken von 2.850 € im Jahr 2017 bis auf 2.450 € im Jahr 2050. Das hellblau dargestellte H2-

haltige Gas ist im Jahr 2050 die preisgünstigste Lösung.  

  



   

 Technisch-wirtschaftliche Gesamtanalyse der Verwertungspfade hinsichtlich Technologie, Effizienz und 

Wertschöpfung (AP 7) | 281 

PEMFC – EFH 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

      

      

      

 
 

Abbildung 9.9: Brennstoff- und Stromkosten in €/a für den Betrieb einer PEMFC im EFH mit 
verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien  
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Die durch die Verbrennung der verschiedenen Gasmischungen hervorgerufenen CO2-Emissi-

onen des Brennwertkessels sind in Abbildung 9.10 angegeben. Es sind die CO2-Emissionen 

der 10, 20 und 50 %-Zumischungen der erneuerbaren Gase zum Erdgas berechnet worden. 

Die Berechnung der CO2-Emissionen wurde auf Grundlage der Datenbasis von verfügbaren 

Energieszenarien in GEMIS 4.9 durchgeführt. Für die verschiedenen Gase wurden die in Ta-

belle 9.18 angegebenen Emissionswerte zugrunde gelegt (Summe aus Emissionen der Vor-

kette und der Verbrennung, d.h. indirekte und direkte CO2-Emissionen).  

Tabelle 9.18: CO2-Emission der Energieträger (eigene Berechnung auf Datenbasis von GEMIS) 

  

Erdgas als reiner fossiler Brennstoff produziert mit 8.410 kg CO2 die höchsten treibhausgas-

schädlichen Emissionen. Bei 10 %-iger EE-Gas-Zumischung betragen die jährlichen CO2-

Emissionen zwischen 7.900 und 8.050 kg. Bei allen Brenngasen macht der grau schraffierte 

Emissions-Anteil des für den Betrieb des Brennwertkessels benötigten Strom 3.080 kg CO2 

pro Jahr aus. Wird der EE-Gas-Anteil auf 20 % erhöht, reduzieren sich die CO2-Emissionen 

der erneuerbaren Gasmischungen auf ca. 7.500 kg pro Jahr bzw. bei dem 50 %igen EE-Anteil 

auf ca. 6.150 bis 6.500 kg/a.  

 
Abbildung 9.10: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb eines Brennwertkessels im EFH mit 

verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen  
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Wird in dem Referenzgebäude EFH eine KWK-Anlage eingesetzt, ergeben sich die in Abbil-

dung 9.11 dargestellten CO2-Emissionen der 10, 20 und 50 %-Zumischungen der EE-Gase 

zum Erdgas. Bei allen Brenngasen macht der grau schraffierte Emissions-Anteil des für den 

Betrieb der KWK-Anlage benötigten Strom 1.470 kg CO2 pro Jahr aus. Aufgrund des selbst 

produzierten Stroms sind die CO2-Emissionen im Vergleich zum Brennwertkessel deutlich 

niedriger, sie betragen bei 50 %iger EE-Gas-Zumischung jährlich ca. 2.500 bis 3.000 kg CO2.  

 
Abbildung 9.11: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb einer KWK-Anlage (Otto-Motor) & BWK 

im EFH mit verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen 

Auch die in Abbildung 9.12 aufgeführten CO2-Emissionen der PEM-Brennstoffzelle zeigen bei 

allen Erdgas/EE-Gas-Gemischen ein ähnliches Verhalten. Mit zunehmendem EE-Gas-Anteil 

sinken die CO2-Emissionen deutlich. 

 
Abbildung 9.12: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb einer PEM-Brennstoffzelle & BWK im 

EFH mit verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen 
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Für ein Mehrfamilienhaus mit einem jährlichen Heizwärmebedarf von 50.000 kWh sowie 

20.000 kWh/a Warmwasserbedarf sind unter Verwendung der Technologien Brennwertkessel, 

KWK-Anlage (Otto-Motor) mit einem Brennwertkessel als Zusatzheizgerät und eine Festoxid-

Brennstoffzelle mit Brennwertkessel als Zusatzheizgerät die Brennstoffkosten beim Einsatz 

verschiedener Erdgas/EE-Gas-Mischungen sowie die für die Beheizung erforderlichen Strom-

kosten berechnet worden. Nähere Angaben zu dem Referenzgebäude und die technologi-

schen Daten der Wärmeerzeuger sind Tabelle 9.15 zu entnehmen.  

Abbildung 9.13 gibt einen Überblick über die Brennstoff- und Stromkosten in € pro Jahr, die 

für die Wärme- und Warmwasserversorgung eines beheizten Mehrfamilienhauses beim Ein-

satz eines Brennwertkessels anfallen. Die Kosten wurden für Mischungen mit jeweils 10, 20 

und 50 %-EE-Gas zum Erdgas für die Szenarien Basis und „Gas + Strom“ berechnet. Die 

Preisberechnung erfolgt neben der Referenzbetrachtung für 2017 auch für die Jahre 2020, 

2030 und 2050.  

Die Kosten für Erdgas betragen im 2017 4.450 €, steigen bis 2030 auf 6.000€ und liegen im 

Jahr 2050 bei 7.300 €. Die Stromkosten liegen im Jahr 2017 bei 7.165 € und steigen auf 

8.300 € im Jahr 2030 an, im Jahr 2050 sinken diese Kosten aufgrund sinkender Strompreise 

auf 6.770 €. Auf einem ähnlichen Preisniveau befindet sich im Basis-Szenario im Wesentlichen 

die Biogas-Zumischung aus Nawaro, die Kosten bei dem 50/50 %-Gemisch betragen 7.600 € 

und liegen somit nur 300 € höher als bei der 100 %igen Erdgasanwendung. Im Szenario 

„Gas + Strom“ zeigt sich im Jahr 2050 als preisgünstiges Gasgemisch die Mischung aus 50 % 

Erdgas/50 % H2 (100 MW, 4000 VLS), die Brennstoffkosten liegen bei 6.000 € gegenüber 

7.300 € bei Erdgas.  

Die Summe aus Gas- und Stromkosten beträgt bei Einsatz von Erdgas im BWK im Jahr 2017 

11.615 €, in 2030 14.300 € und in 2050 14.070 €. Im Basisszenario beträgt die 50/50 %-Mi-

schung Erdgas/Biogas (Nawaro) im Jahr 2050 14.370 €. Im Szenario „Gas + Strom“ ergibt sich 

die günstigste Beheizung mit der Mischung aus 50 % Erdgas/50 % H2 (100 MW, 4000 VLS), 

die Gas- und Strom-Kosten betragen 12.770 €.  

 

Wird im Mehrfamilienhaus eine KWK-Anlage mit Otto-Motor angewendet, ergeben sich die in 

Abbildung 9.14 dargestellten Brennstoff- und Stromkosten bei den verschiedenen Szenarien 

und Gasgemischen, unter Verwendung einer SO-Brennstoffzelle ergeben sich die in Abbildung 

9.15 aufgeführten Brennstoff- und Stromkosten.  
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Brennwertkessel – MFH 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

      

      

      

 
 

Abbildung 9.13: Brennstoff- und Stromkosten in €/a für den Betrieb eines Brennwertkessels im 
MFH mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien 
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KWK-Anlage (Otto-Motor) & BWK – MFH 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

     

     

     

 
 

Abbildung 9.14: Brennstoff- und Stromkosten in €/a für den Betrieb einer KWK-Anlage (Otto-
Motor) & BWK im MFH mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien 
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SOFC & BWK – MFH 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

     

     

     

 
 

Abbildung 9.15: Brennstoff- und Stromkosten in €/a für den Betrieb einer SO-Brennstoffzelle & 
BWK im MFH mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien 
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Die durch die Verbrennung der verschiedenen Gasmischungen hervorgerufenen CO2-Emissi-

onen des Brennwertkessels im MFH sind in Abbildung 9.16 angegeben. Es sind die CO2-Emis-

sionen der 10, 20 und 50 %-Zumischungen der erneuerbaren Gase zum Erdgas berechnet 

worden.  

Erdgas als reiner fossiler Brennstoff produziert mit 30.500 kg CO2 die höchsten treibhaus-

schädlichen Emissionen. Bei 10 %-iger EE-Gas-Zumischung liegen die jährlichen CO2-Emis-

sionen nur maximal 1.000 kg niedriger. Wird der EE-Gas-Anteil auf 20 % erhöht, reduzieren 

sich die CO2-Emissionen der erneuerbaren Gasmischungen auf ca. 28.000 kg pro Jahr bzw. 

bei dem 50 %-igen EE-Anteil auf ca. 24.000 kg/a. Bei allen Brenngasen macht der grau schraf-

fierte Emissions-Anteil des für den Betrieb des Brennwertkessels benötigten Strom 14.080 kg 

CO2 pro Jahr aus.  

Abbildung 9.16: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb eines Brennwertkessels im MFH mit 
verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen 

Wird in dem Referenzgebäude MFH eine KWK-Anlage eingesetzt, ergeben sich die in Abbil-

dung 9.17 dargestellten CO2-Emissionen der 10, 20 und 50 %-Zumischungen der erneuerba-

ren Gase zum Erdgas. Bei allen Brenngasen macht der grau schraffierte Emissions-Anteil des 

für den Betrieb der KWK-Anlage benötigten Strom 6.200 kg CO2 pro Jahr aus. Aufgrund des 

selbst produzierten Stroms sind die CO2-Emissionen im Vergleich zum Brennwertkessel deut-

lich niedriger, sie betragen bei 50 %iger EE-Gas-Zumischung jährlich ca. 12.000 bis 14.000 

kg CO2.  
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Abbildung 9.17: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb einer KWK-Anlage (Otto-Motor) & BWK 
im MFH mit verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen 

Auch die in Abbildung 9.18 aufgeführten CO2-Emissionen der SO-Brennstoffzelle zeigen bei 

allen Erdgas/EE-Gas-Gemischen ein ähnliches Verhalten. Mit zunehmendem EE-Gas-Anteil 

im Brenngas sinken die CO2-Emissionen deutlich. Die Stromproduktion verursacht 8.000 kg 

CO2 im Jahr.  

 

Abbildung 9.18: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb einer SOFC & BWK im MFH mit ver-
schiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen  
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9.2.3 Technisch-wirtschaftliche und ökologische Analyse im GHD-Sektor 

Für den GHD-Sektor sind als Referenzgebäude ein Gewerbebetrieb mit 8 Mitarbeitern (be-

zeichnet als „Büro“) sowie ein Krankenhaus mit 250 Betten zugrunde gelegt. Die Endenergie-

verbräuche für das Büro wurden im Rahmen des Projektes „100 KWK-Anlagen in Bottrop“, 

GWI, 2016 ermittelt. Die Daten für das Krankenhaus und die dort eingesetzten Wärmeerzeu-

ger stammen aus der ASUE-Broschüre „Blockheizkraftwerke in Krankenhäusern“ der Energie-

agentur NRW, 2010.  

Nachfolgend sind die Ergebnisse der Brennstoff- und Stromkostenberechnung für die im Büro 

eingesetzten Wärmeerzeuger Brennwertkessel (Abbildung 9.19), KWK-Anlage mit Otto-Motor 

mit Spitzenlast-Brennwertkessel (Abbildung 9.20) sowie einer SO-Brennstoffzelle mit Spitzen-

last-Brennwertkessel (Abbildung 9.21) dargestellt.  

Die gewerbliche Nutzung des Büros erfordert einen gewissen Strombedarf, der bei Anwen-

dung des Brennwertkessel bis 2030 zwischen 5000 und 6500 € liegt, erst im Jahr 2050 sinken 

die Strombezugskosten, siehe Abbildung 9.19. Im Szenario Basis stellt sich das Erdgas als 

preisgünstigster Brennstoff heraus. Das 50/50 % Erdgas/Biogas (Nawaro)-Gemisch ist im Jahr 

2050 ca. 150 € teurer. Auch die Kosten des Brennstoffgemisches aus 90 % Erdgas und 10 % 

SNG aus Vergasung sind bei allen Zeitscheiben maximal 200 € höher als beim Erdgas. Im 

Basisszenario steigen mit zunehmendem EE-Gas-Anteil die Brennstoffkosten der Gemische 

Erdgas mit den EE-Gasen SNG (5 MW und 100 MW, 4.000 VLS) sowie H2 stark an. Die Kos-

ten sinken erst ab dem Jahr 2030, sie sind aber auch im Jahr 2050 noch sehr hoch.  

Im Szenario „Gas + Strom“ sind die Brennstoffkosten auf einem ähnlichen Preisniveau mit 

dem Erdgas, insbesondere bei den 90/10 %-Mischungen, auch über den gesamten betrach-

teten Zeitraum. Je höher der EE-Gas-Anteil, desto mehr unterscheiden sich die Kosten der 

verschiedenen EE-Gas-Gemische. Ab 2030 werden einige EE-Gas-Gemische preisgünstiger 

als Erdgas und sind zudem durch niedrigere CO2-Emissionen ökologischer.  

Die Brenngaspreise der KWK-Anlagen weisen bei beiden Szenarien ähnliche Verläufe auf, die 

Gaskosten sind aufgrund des höheren Gasverbrauchs bedingt durch die Stromerzeugung hö-

her, jedoch sind die Stromkosten durch Eigenverbrauch und Einspeisung und den damit ver-

bundenen Vergütungen deutlich niedriger, siehe Abbildung 9.20 und Abbildung 9.21.  

Beispielsweise betragen im Szenario „Gas + Strom“ im Jahr 2050 die jährlichen Betriebskos-

ten eines Brennwertkessels bei Beheizung mit Erdgas 8.500 €, mit 50 %Erdgas/50 %H2 

7.800 €. Erfolgt die Beheizung mit der KWK-Anlage (Otto-Motor), liegen die jährlichen Be-

triebskosten bei Beheizung mit Erdgas bei 7.940 € und mit dem Gemisch aus 50 %Erd-

gas/50 %H2 bei 6.900 €. 
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Brennwertkessel – Büro (GHD) 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

     

      

      

 
 

Abbildung 9.19: Jährliche Brennstoff- und Stromkosten in € für den Betrieb eines Brennwert-
kessels im Büro mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien 
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KWK-Anlage (Otto-Motor) & BWK – Büro (GHD) 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

      

      

      

 
 

Abbildung 9.20: Jährliche Brennstoff- und Stromkosten in € für den Betrieb einer KWK-Anlage 
(Otto-Motor) & BWK im Büro mit verschiedenen Brennstoffen und Kostensze-
narien 
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SOFC & BWK – Büro (GHD) 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

      

      

      

 
 

Abbildung 9.21: Jährliche Brennstoff- und Stromkosten in € für den Betrieb einer KWK-Anlage 
(SOFC) & BWK im Büro mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien 
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Die Berechnung der CO2-Emissionen erfolgt anhand der Tabelle 9.18 aufgelisteten Daten. 

Die durch die Verbrennung der verschiedenen Gasmischungen hervorgerufenen CO2-Emissi-

onen des Brennwertkessels im Büro sind in Abbildung 9.22 angegeben. Es sind die CO2-Emis-

sionen der 10, 20 und 50 %-Zumischungen der erneuerbaren Gase zum Erdgas berechnet 

worden.  

Erdgas als reiner fossiler Brennstoff produziert mit 24.600 kg CO2 die höchsten treibhaus-

schädlichen Emissionen. Bei 10-%-iger EE-Gas-Zumischung liegen die jährlichen CO2-Emis-

sionen nur maximal 1000 kg niedriger. Wird der EE-Gas-Anteil auf 20 % erhöht, reduzieren 

sich die CO2-Emissionen der erneuerbaren Gasmischungen auf ca. 23.000 kg pro Jahr bzw. 

bei dem 50 %-igen EE-Anteil auf ca. 20.000 bis 21.000 kg/a. Bei allen Brenngasen macht der 

grau schraffierte Emissions-Anteil des für den Betrieb des Brennwertkessels benötigten Strom 

14.300 kg CO2 pro Jahr aus.  

Wird in dem Referenzgebäude Büro eine KWK-Anlage eingesetzt, ergeben sich die in Abbil-

dung 9.23 dargestellten CO2-Emissionen der 10, 20 und 50 %-Zumischungen der erneuerba-

ren Gase zum Erdgas. Bei allen Brenngasen macht der grau schraffierte Emissions-Anteil des 

für den Betrieb der KWK-Anlage benötigten Stroms ca. 11.100 kg CO2 pro Jahr aus. Aufgrund 

des selbst produzierten Stroms sind die CO2-Emissionen im Vergleich zum Brennwertkessel 

niedriger, sie betragen bei 50 %-iger EE-Gas-Zumischung jährlich ca. 18.000 bis 19.000 kg 

CO2.  

Abbildung 9.22: CO2-Emissionen in kg/a bei dem Betrieb eines Brennwertkessels im Büro mit 
verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen 
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Abbildung 9.23: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb einer KWK-Anlage (Otto-Motor) & BWK 
im Büro mit verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen 

Auch die in Abbildung 9.24 aufgeführten CO2-Emissionen der SO-Brennstoffzelle zeigen bei 

allen Erdgas/EE-Gas-Gemischen ein ähnliches Verhalten. Mit zunehmendem EE-Gas-Anteil 

im Brenngas sinken die CO2-Emissionen von 20.500 kg/a bei 10 % EE-Gas auf 19.500 bei 

20 % und dann deutlich auf ca. 16.200 kg/a bei 50 %-EE-Gas-Anteil. Die Stromproduktion ver-

ursacht 8.500 kg CO2 im Jahr. 

 

Abbildung 9.24: CO2-Emssionen in kg/a bei dem Betrieb einer SOFC & BWK im Büro mit ver-
schiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen  
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Das als Referenzgebäude betrachtete Krankenhaus mit 250 Betten hat einen Endenergiever-

brauch für Heizwärme von 4.284 MW und für Warmwasser von 900 MW, es liegt in einer an-

deren Größenordnung als die bisherigen Gebäude.  

Die Brennstoff- und Stromkosten der verschiedenen Erdgas/EE-Gasgemische in den Szena-

rien Basis und „Gas + Strom“ sind für die Beheizung mit zwei Brennwertkesseln in Abbildung 

9.25 und für die Beheizung mit einem Blockheizkraftwerk mit Otto-Motor in Abbildung 9.26 

zusammengestellt. Die Brennstoffkosten der verschiedenen EE-Gas-Gemische weisen so-

wohl bei der Zunahme des EE-Gas-Anteils als auch im zeitlichen Verlauf von heute bis 2050 

in beiden Szenarien ähnliche Verläufe auf, wie es auch bei dem Referenzgebäude Büro der 

Fall ist. Natürlich sind die absoluten Kosten aufgrund der hohen Verbräuche erheblich höher.  

Die CO2-Emissionen der verschiedenen EE-Gas-Gemische der betrachteten Technologien 

sind für den Brennwertkessel in Abbildung 9.27 und für die KWK-Anlage in Abbildung 9.28 

dargestellt. Die CO2-Reduktionspotentiale sind ähnlich denen der bereits erläuterten Referenz-

gebäude Büro und Mehrfamilienhaus. Die CO2-Reduktionspotentiale sämtlicher Analysen sind 

in der Zusammenfassung (Kapitel 0) aufgeführt.  
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2 x Brennwertkessel – Krankenhaus (GHD) 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

   

   

    

 
 

Abbildung 9.25: Jährliche Brennstoff- und Stromkosten in € für den Betrieb der Brennwertkes-
sel im Krankenhaus mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien  
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BHKW & BWK – Krankenhaus (GHD) 
                       Szenario BASIS                                         Szenario GAS + STROM 

   

   

    

 
 

Abbildung 9.26: Jährliche Brennstoff- und Stromkosten in € für den Betrieb eines BHKW & 
BWK im Krankenhaus mit verschiedenen Brennstoffen und Kostenszenarien  
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Die durch die Verbrennung der verschiedenen Gasmischungen hervorgerufenen CO2-Emissi-

onen der zwei in einem Krankenhaus eingesetzten Brennwertkessel sind in Abbildung 9.27 

angegeben. Es sind die CO2-Emissionen der 10, 20 und 50 %-Zumischungen der erneuerba-

ren Gase zum Erdgas berechnet worden.  

Erdgas als reiner fossiler Brennstoff produziert mit 2.300 Tonnen CO2 die höchsten treibhaus-

schädlichen Emissionen. Bei 10-%-iger EE-Gas-Zumischung liegen die jährlichen CO2-Emis-

sionen nur maximal 100 t niedriger. Wird der EE-Gas-Anteil auf 20 % erhöht, reduzieren sich 

die CO2-Emissionen der erneuerbaren Gasmischungen auf ca. 2.100 t pro Jahr bzw. bei dem 

50 %igen EE-Anteil auf ca. 1.790 bis 1.880 t/a. Bei allen Brenngasen macht der grau schraf-

fierte Emissions-Anteil des für den Betrieb des Brennwertkessels benötigten Strom 

1.100 t CO2 pro Jahr aus.  

 

Abbildung 9.27: CO2-Emssionen in t/a bei dem Betrieb eines Brennwertkessels im Kranken-
haus mit verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen 

Wird in dem Krankenhaus ein BHKW mit einem Brennwertkessel zur Deckung der Spitzenlast 

eingesetzt, ergeben sich die in Abbildung 9.28 dargestellten CO2-Emissionen der 10, 20 und 

50 %-Zumischungen der erneuerbaren Gase zum Erdgas. Bei allen Brenngasen macht der 

grau schraffierte Emissions-Anteil des für den Betrieb der Wärmeerzeuger benötigten Stroms 

ca. 480 t CO2 pro Jahr aus. Aufgrund des selbst produzierten Stroms sind die CO2-Emissionen 

im Vergleich zum Brennwertkessel niedriger, sie betragen bei 50 %-iger EE-Gas-Zumischung 

jährlich ca. 1.110 bis 1.240 t CO2.  
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Abbildung 9.28 CO2-Emssionen in t/a bei dem Betrieb eines BHKW & BWK im Krankenhaus mit 
verschiedenen Erdgas/EE-Gas-Zusammensetzungen  
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9.2.4  Technisch-wirtschaftliche Analyse im Mobilitätssektor 

Für die technisch-wirtschaftliche Analyse im Mobilitätssektor wurden die in Tabelle 9.19 auf-

geführten Energiebezugspreise für EE-Gase, Strom und Benzin für private Haushalte, für Die-

sel und LNG (Liquefied Natural Gas) für Lkw sowie Diesel und CNG für den ÖPNV angewen-

det. Weiterhin sind die Energieträgerkosten für die EE-Gase SNG, H2 und Biogas aus Nawaro 

ergänzt, wobei es sich um die Preise aus dem GHD-Sektor handelt. Für jedes Referenzjahr 

sind die Ergebnisse der Szenarien Basis und „Gas+Strom“ nebeneinander dargestellt. Die in 

Tabelle 9.19 angegebenen Kosten stammen aus dem Bericht des DVGW-Projektes „Tech-

nisch-ökonomische Modellierung eines sektorengekoppelten Gesamtenergiesystems aus Gas 

und Strom unter Fortschreibung des regulatorischen Rahmens“ [227]  

Tabelle 9.19: Energiebezugspreise für den Sektor Mobilität (PKW, LKW, ÖPNV) [227] 

 

Abbildung 9.29 zeigt eine graphische Darstellung der in Tabelle 9.19 angegebenen Energie-

bezugspreise des Mobilitäts-Sektors. Über den Betrachtungszeitraum von 2017 bis 2050 sind 

zum einen die Preise für die Pkw-Kraftstoffe Benzin und Strom, die Lkw-Kraftstoffe Diesel und 

LNG sowie die Preise für die Kraftstoffe im ÖPNV (Diesel und CNG) abgebildet. Weiterhin sind 

pro Zeitscheibe die Bezugspreise für die EE-Gase SNG (5 MW, 4.000 VLS), H2 (5 MW, 

4.000 VLS), SNG (100 MW, 4.000 VLS) und Biogas (Nawaro, 8.410 VLS) für die Szenarien 

Basis und Gas + Strom“ nebeneinander aufgeführt.  

Im Basis-Szenario ist nur der Preis für Nawaro niedrig, die anderen EE-Gase sind kostenin-

tensiv, sie werden jedoch im Laufe der Jahre günstiger. 2050 liegen die Preise unter den kon-

ventionellen Kraftstoffen Benzin, Diesel und Strom. Im Szenario „Gas + Strom“ erweisen sich 

ab 2030 die Bezugspreise der EE-Gase als eine kostengünstige Alternative zu konventionellen 

Energieträgern und Antriebstechnologien aufgrund der Befreiung verschiedener Kosten wie 

EEG-Umlage beim Strom, Netzentgelte bei Strom und Gas etc. Im Jahr 2050 sind alle hier 

betrachteten EE-Gase am kostengünstigsten.  
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Abbildung 9.29: Bezugspreise für Pkw, Lkw und ÖPNV im Mobilitätssektor für verschiedene 

Antriebsenergien in ct/kWh 
 

Für die wirtschaftliche Analyse ausgewählter Technologie-Energieträger-Kombinationen wer-

den jeweils drei Pkw der unteren Mittelklasse sowie der oberen Mittelklasse ausgewählt. Als 

Technologien werden ein Otto-Motor mit dem Einsatz verschiedener Kraftstoffe sowie ein 

Elektro-Motor für die Referenzjahre 2017, 2030 und 2050 betrachtet. Die Investitionskosten 

für die Fahrzeuge stammen aus Angaben des ADAC [314], sie werden für die konventionellen 

Fahrzeuge bis einschließlich 2050 konstant gehalten. Bei dem Elektro-Auto und dem Brenn-

stoffzellen-Auto sind heute aufgrund niedrigen Stückzahlen noch sehr hohe Anschaffungskos-

ten. Die Investitionskosten werden bis 2030 um 10% reduziert in Bezug auf den heutigen Preis, 

von 2030 bis 2050 um 5 % vom Preis in 2030.  

Weiterhin kommen für die Pkws/Lkws und Busse folgende Vorgaben zur Anwendung:  

 Inspektionen bei allen Fahrzeugen nach 10.000 km/50.000 km  

 konstante jährliche Inspektionskosten während des gesamten Betrachtungszeitraums  

 Lebensdauer bei Pkw/Lkw bzw. Busse: 200.000 km/500.000 km  

 keine Berücksichtigung von Fördergeldern bei Elektro-Autos und BZ-Autos  

 Jahreskilometerbedarf bei der unteren/oberen Mittelklasse: 15.000/21.000 km 

Die Gestehungspreise in Eurocent je Fahrzeugkilometer für Pkw der unteren Mittelklasse für 

ausgewählte Referenzjahre und Technologie-Energieträger-Kombinationen sind in Abbildung 
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9.30 dargestellt. Als Referenz ist in grau ein Pkw mit Benzin angetriebenem Otto-Motor aufge-

führt. Die Kosten nehmen bis zum Jahr 2050 zu. Bei dem mit Strom aus dem deutschen Strom-

mix angetriebenen Elektro-Auto werden die Gestehungskosten bis zum Jahr 2050 sinken. Das 

gelb gezeichnete SNG im Basis-Szenario ist deutlich der teuerste Kraftstoff, erst in 2050 liegt 

es mit dem Benzin aus einem Niveau, da die Herstellungskosten sinken werden. Das Szenario 

„Gas + Strom wirkt sich beim SNG deutlich aus, der Gestehungspreis ist in 2030 bereits nied-

riger als Benzin und Strom und auf einem ähnlichen Niveau mit dem grün abgebildeten Biogas. 

Im Jahr 2050 ist das SNG im Szenario „Gas + Strom“ der günstigste Kraftstoff für einen Pkw 

der unteren Mittelklasse.  

 
Abbildung 9.30: Gestehungspreise in ct je Fahrzeugkilometer für Pkw der unteren Mittel-

klasse für ausgewählte Referenzjahre und Technologie-Energieträger-Kom-
binationen 

 

Abbildung 9.31 zeigt die Gestehungspreise der Kraftstoffe für Pkws der oberen Mittelklasse. 

Neben dem grau dargestellten Referenzpreis für Benzin, der bis 2050 stetig ansteigt, sind die 

Kraftstoffe SNG, Biogas und H2 für das Brennstoffzellenfahrzeug jeweils für beide Szenarien 

aufgeführt. Im Szenario „Gas + Strom“ ist der Gestehungspreis für das SNG bereits heute mit 

dem Benzin auf gleicher Höhe, das Biogas ist heute schon preisgünstiger. Diese Kostenvor-

teile verdeutlichen sich zunehmend bis zum Jahr 2050. Der H2-Gestehungspreis ist heute auch 

aufgrund der teuren Investitionskosten des Brennstoffzellenfahrzeugs am höchsten und sinkt 

in den folgenden Jahren nur mäßig. Im Jahr 2050 ist ein Fahrzeug mit Wasserstoffantrieb von 

den EE-Gas angetriebenen Fahrzeugen die teuerste Technologie-Kraftstoff-Kombination.  
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Abbildung 9.31: Gestehungspreise in ct je Fahrzeugkilometer für Pkw der oberen Mittelklasse 
für ausgewählte Referenzjahre und Technologie-Energieträger-Kombinationen  

 

Die Betrachtungen im Schwerlastverkehr (Lkw > 3,5 t) in Abbildung 9.32 zeigen, dass derzeitig 

mit Diesel sowie mit Biogas aus dem Szenario „Gas + Strom“ angetriebene Lkws die niedrigs-

ten Gestehungspreise je Fahrzeugkilometer aufweisen. Als Referenz wird ab 2030 ein LNG-

angetriebener Lkw mit Otto-Motor eingesetzt. Hier wird die technische Entwicklung im Schwer-

lastverkehr berücksichtigt. Bis auf die Kombination Lkw mit SNG im Basisszenario liegen die 

Gestehungspreise mit den Kraftstoffen SNG (Szenario „Gas + Strom“) und Biogas mit beiden 

Szenarien auf einem ähnlichen Preisniveau von ca. 40 ct/Fzkm. Ab 2050 liegt der Gestehungs-

preis der Kombination Lkw –mit EE-Gas SNG im Szenario „Gas + Strom“ am niedrigsten.  

Die Analyse-Ergebnisse im ÖPNV sind in Abbildung 9.33 zusammengestellt. Die Darstellung 

unterscheidet sich im Vergleich zu den Ergebnissen im Schwerlastverkehr in der Höhe der 

Gestehungspreise, was auf die hohen Investitionskosten und Inspektionskosten der Busse 

zurückzuführen ist. Die Abstände der verschiedenen Gase in den jeweiligen Referenzjahren 

zeigen ein ähnliches Bild. In 2017 liegt der mit Diesel angetriebene Bus mit der Anwendung 

von Biogas im Basis-Szenario auf gleichem Preisniveau, das Biogas im Szenario 

„Gas + Strom“ ist am niedrigsten. Ab 2030 wird als Referenztechnologie ein mit CNG ange-

triebener Bus betrachtet. Die Gestehungspreise sind bis auf das SNG (Basis) auf einem ähn-

lichen Niveau. In der Zeitscheibe 2050 sinken die Gestehungspreise für das SNG und das 

Biogas, jeweils im Szenario „Gas + Strom“, auf 92 bzw. 97 ct/Fzkm. Die Preise der Referenz-

Kombination Bus mit CNG-Antrieb liegen bei ca. 120 ct/Fzkm.  



   

 Technisch-wirtschaftliche Gesamtanalyse der Verwertungspfade hinsichtlich Technologie, Effizienz und 

Wertschöpfung (AP 7) | 305 

 
Abbildung 9.32: Gestehungspreise in ct je Fahrzeugkilometer für Lkw für ausgewählte Refe-

renzjahre und Technologie-Energieträger-Kombinationen  

 
Abbildung 9.33: Gestehungspreise in ct je Fahrzeugkilometer für Fahrzeuge im ÖPNV für 

ausgewählte Referenzjahre und Technologie-Energieträger-Kombinationen 
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9.2.5 Zusammenfassung der technisch-wirtschaftlichen und ökologischen Analysen 

Für einige Wärmeerzeugertechnologien in den Sektoren Haushalt und GHD wurden eine tech-

nisch-wirtschaftliche Gesamtanalyse sowie eine ökologische Betrachtung für die Anwendung 

erneuerbarer Gase durchgeführt. Es wurden Brennstoff-Kombinationen aus Erdgas und mit 

unterschiedlichen Prozessen erzeugte erneuerbare Gase mit EE-Gasanteilen von 10, 20 und 

50 % betrachtet. Als Technologien wurden für ein Einfamilienhaus ein Brennwertkessel, eine 

Mini-KWK-Anlage mit Otto-Motor und eine KWK-PEM-Brennstoffzelle sowie im Mehrfamilien-

haus ein BWK, eine KWK-Anlage mit Otto-Motor und eine KWK-SO-Brennstoffzelle ausge-

wählt. Im GHD-Sektor wurden als Referenzgebäude ein Gewerbebetrieb mit 8 Mitarbeitern 

(Büro) sowie ein Krankenhaus mit 250 Betten zugrunde gelegt und mit den Wärmeerzeugern 

BWK, KWK-Anlage mit Otto-Motor und SO-Brennstoffzelle berechnet. Es erfolgte für alle 

Technologie-Brennstoff-Kombinationen eine Berechnung der jeweils erzeugten CO2-Emissio-

nen.  

Es wurden jeweils zwei Kosten-Szenarien für die Brennstoffe berücksichtigt, und zwar das 

Szenario Basis, welches die Fortschreibung des aktuell bestehenden Rechtsrahmens, d.h. 

EE-Gas Gestehung inkl. stromseitiger Umlagen etc. sowie EE-Gas Bezug inkl. gasseitiger 

Umlagen bedeutet. Das zweite Szenario „Gas + Strom“ bedeutet die Umsetzung rechtlicher 

Maßnahmen bezüglich des Gasbezugs von EE-Gasen mit direkter Wirkung auf den Bezugs-

preis mit Berücksichtigung von folgenden Maßnahmen bezüglich des Strombezugs zur Geste-

hung von EE-Gasen:  

Komplette stromseitige Befreiung von: 

 EEG-Umlage 

 Netzentgelt Strom 

 Stromsteuer 
 

Komplette gasseitige Befreiung von: 

 Konvertierungsumlage 

 Bilanzierungsumlage 

 Netzentgelt (Gas) 

 Energiesteuer (Gas) der EE-Gas-Ge-
stehung 

Bei der Berechnung des erzeugten Stroms der KWK-Anlagen wurden die jeweils gültigen Ver-

gütungssätze für den Eigenverbrauch des erzeugten Stroms bzw. die Einspeisung berücksich-

tigt.  

In sämtlichen wirtschaftlichen Analysen der Technologien in den Sektoren Haushalt und GHD 

zeigen die Brennstoffkosten und auch die Stromkosten sowohl bei den verschiedenen Szena-

rien Basis und „Gas + Strom“ als auch bei den unterschiedlichen EE-Gas-Anteilen ein ähnli-

ches Verhalten. Die absoluten Kosten sind natürlich abhängig vom Referenzgebäude und dem 

Verbrauch.  

Im Basisszenario bleibt das Erdgas über den gesamten Betrachtungszeitraum der günstigste 

Brennstoff. Die Gemische aus Erdgas/Biogas (Nawaro), Erdgas/SNG (Vergasung) und Erd-

gas/Biogas (Marktpreis) sind bei 10 %-iger Zumischung nur unwesentlich teurer. Mit zuneh-

mendem EE-Anteil driften die Preise etwas auseinander. Deutlich höhere Brennstoffkosten 

weisen die Gemische aus Erdgas mit den EE-Gasen SNG sowie H2 auf. Der Brennstoffkosten 

steigen mit zunehmendem EE-Gas-Anteil stark an, sie sinken dann im Laufe der Jahre, ab 

2030 und vor allem ab 2050 nehmen diese Kosten aufgrund sinkender Herstellungskosten 

dieser Gase sichtbar ab, sind aber auch im Jahr 2050 immer noch erheblich teurer als Erdgas.  
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Die wirtschaftliche Analyse im Szenario „Gas + Strom“ macht die positive Wirkung der strom- 

und gasseitigen Befreiung der Netzentgelte, Steuern etc. deutlich.  

Bei einem EE-Gas-Anteil von 10 % liegen die verschiedenen EE-Gasgemische in den Brenn-

stoffkosten in allen betrachteten Zeitscheiben auch mit Erdgas auf einem ähnlichen Niveau. 

Beträgt der EE-Anteil 20 %, sind Preisunterschiede zwischen den verschiedenen EE-Gasen 

erkennbar, vor allem bis 2030. Dann machen sich die sinkenden Herstellungskosten bei eini-

gen EE-Gasen bemerkbar. Insbesondere bei den EE-Gasen SNG sowie H2 zeigt sich, dass 

ab 2030 ein Gemisch aus 50 % Erdgas/50 % EE-Gas kostengünstiger wird. Im Laufe der wei-

teren Jahre wird die Wärmeerzeugung mit einigen EE-Gasen immer günstiger als Erdgas. Das 

wasserstoffhaltige Gemisch, Biogas aus Nawaro und SNG sind zukünftig die EE-Gase mit den 

niedrigsten Brennstoffkosten.  

Der Einsatz von EE-Gasen ist gegenüber Erdgas auf jeden Fall ökologischer. Mit steigendem 

EE-Gas-Anteil sinken die CO2-Emissionen. Wird reines Biogas eingesetzt, bedeutet das na-

türlich die niedrigsten CO2-Emissionen. Bei Betrachtung eines Referenzgebäudes und der 

gleichen Technologie liegt das CO2-Einsparpotential bei allen EE-Gasgemischen auf einem 

ähnlichen Niveau. Der Einfluss der Technologie auf die CO2-Emissionen in Abhängigkeit des 

zugemischten EE-Anteils wird in Tabelle 9.20 deutlich.  

Tabelle 9.20: CO2-Einsparpotential bei den Sektoren Haushalt und GHD bei verschiedenen Tech-
nologien und in Abhängigkeit des EE-Gas-Anteils 

 

KWK-Anlagen sind ökologischer als ein Brennwertkessel. Im Sektor Haushalt bewirkt der Ein-

satz einer KWK-Anlage mit Otto-Motor die größte CO2-Einsparung. Im Sektor GHD ist die CO2-

Einsparung einer KWK-Anlage mit Otto-Motor etwas geringer als im Haushalts-Sektor.  

Die KWK- und Brennstoffzellentechnologien weisen im Vergleich zum Brennwertkessel einen 

erhöhten Brennstoffbedarf auf. Damit besteht in der Beimischung von Bio-Erdgas und SNG 

ein weiteres CO2-Einsparpotential. Primär ist dieses jedoch auf die Stromeigennutzung und 

damit verbundenen Verminderung des Bezuges von stark CO2-belastetem Netzstrom sowie 

der Verdrängung dessen durch die Stromeinspeisung zurückzuführen.  

Die im Mobilitäts-Sektor durchgeführte technisch-wirtschaftliche Analyse ergab, dass ein Pkw 

der unteren Mittelklasse ab 2030 ein mit SNG aus dem Szenario „Gas + Strom“ und mit Biogas 

angetriebenes Fahrzeug mit Otto-Motor bereits einen günstigeren Gestehungspreis pro Fahr-

zeugkilometer aufweist als das konventionell mit Benzin angetriebene Fahrzeug. Der Vergleich 

der oberen Mittelklasse-Pkws ergab, dass der Gestehungspreis für das SNG im Szenario 

„Gas + Strom“ bereits heute mit dem Benzin auf gleicher Höhe, das Biogas heute schon preis-

günstiger ist und diese Vorteile der EE-Gase sich im Laufe der nächsten Jahre verstärken.  

Der H2-Gestehungspreis ist heute auch aufgrund der teuren Investitionskosten des Brennstoff-

zellenfahrzeugs am höchsten und sinkt in den folgenden Jahren nur mäßig. Im Jahr 2050 ist 

ein Fahrzeug mit Wasserstoffantrieb von den EE-Gas-angetriebenen Fahrzeugen die teuerste 

Technologie-Kraftstoff-Kombination.  

Sektor

Referenzgebäude

Technologie BWK KWK-Otto KWK-BZ BWK KWK-Otto KWK-BZ BWK KWK-Otto KWK-BZ BWK KWK-Otto

CO2-Einsparung in % bei 10 % EE-Gas 5 10 8 5 9 5 3 4 5 4 7

CO2-Einsparung in % bei 20 % EE-Gas 10 18-22 15-18 9 15-17 10-12 7 8 8-10 8 12-15

CO2-Einsparung in % bei 50 % EE-Gas 22-27 44-54 37-46 19-23 37-45 25-31 14-18 18-22 21-26 18-22 31-38

EFH MFH Krankenhaus

Haushalt GHD

Büro
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Die Betrachtungen im Schwerlastverkehr (Lkw > 3,5 t) zeigen, dass zukünftig der Gestehungs-

preis der Kombination Lkw – mit EE-Gas SNG im Szenario „Gas + Strom“ am niedrigsten ist.  

Eine Befreiung der gas- und stromseitigen Zuschläge ist für die bevorzugte Anwendung von 

EE-Gasen in der Mobilität auf jeden Fall von Vorteil. Auch aus ökologischer Sicht weist die 

Anwendung des EE-Gases SNG deutlich niedrigere CO2-Emissionen auf gegenüber der Re-

ferenz-Technologie-Energieträger-Kombination.   
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10 Handlungsempfehlungen 

10.1 Handlungsempfehlungen 

Die Erreichung der ambitionierten Klimaschutzziele von Deutschland ist stark davon abhän-

gig, wie gut es gelingt, erneuerbare Gase nachhaltig zu erzeugen und effizient zu nutzen. 

Wie in der Studie gezeigt, verfügt Deutschland einerseits bereits jetzt über eine große Anzahl 

an EE-Gas-Erzeugungsanlagen (insb. Biogasanlagen), andererseits bestehen große Potenti-

ale zum weiteren Ausbau dieser Anlagen (von aktuell 22,8 Mrd. m³/a auf 30,6 Mrd. m³/a im 

Jahr 2050).  

Aus den Studienergebnissen lassen sich vier konkrete Handlungsempfehlungen ableiten, um 

den Ausbau erneuerbarer Gase weiter voranzubringen und einen nachhaltigen Fuel-, Con-

tent- und Modal-Switch zu erreichen: 

1. Technologieoffene Gesetzgebung 

Die Definition grüner Gase im EEG ist weit angelegt, darin unterscheidet sich dieses Gesetz 

z.T. deutlich von anderen Verordnungen und Gesetzen mit Einfluss auf die Nutzung erneuer-

barer Gase. So werden beispielsweise im Erneuerbare-Energien-Wärmegesetz (EEWärmeG) 

strombasierte EE-Gase bislang nicht in die Begriffsdefinitionen einbezogen. Gesetze mit Ein-

flussmöglichkeit auf die Nutzung erneuerbarer Energien sollten daher auf die Frage überprüft 

werden, ob sie ausreichende Technologieoffenheit bewirken und insbesondere, ob alle erneu-

erbaren Gase berücksichtigt werden. Die Definition im EEG könnte dabei als Orientierung die-

nen. 

Unzureichend sind gegenwärtig auch die Möglichkeiten, THG-Minderungen durch den Einsatz 

erneuerbarer Gase im europäischen Emissionshandelssystem angemessen zu berücksichti-

gen. Das europäische Emissionshandelssystem findet seine nationale Entsprechung im deut-

schen Treibhausgasemissionshandelsgesetz (TEHG). Zwar wird zum gegenwärtigen Zeit-

punkt bereits eine Vielzahl an Anlagen erfasst, dennoch bestehen nach wie vor unzweckmä-

ßige Ausnahmen (Vergabe zu vieler Emissionsrechte sowie deren Handel bei Nichtinan-

spruchnahme). Durch das deutsche Treibhausgasemissionshandelsgesetz TEHG sollen öko-

nomische Anreize zur Treibhausgasminderung geschaffen werden. U.a. die Nutzung von syn-

thetischem Methan ist darin jedoch bislang kein anerkanntes Instrument zur Treibhausgasmin-

derung. Eine technologieoffene Vervollständigung der Liste verwendbarer erneuerbarer 

Brennstoffe aller vom TEHG betroffenen Anlagen ist daher unverzichtbar. Mit einer solchen 

Vervollständigung finden dann auch strombasierte Energieträger im Rahmen der Emissions-

berichtserstattung nach §5 TEHG angemessene Berücksichtigung.  

Um über das europäische Emissionshandelssystem ökonomische Anreize für die CO2-Ver-

meidung zu schaffen, muss die Anzahl am Markt handelbarer Emissionszertifikate ausrei-

chend knapp sein. In der Vergangenheit kam es jedoch u.a. infolge eines Rückgangs bei den 

Produktionsmengen zu Überschüssen bei den Emissionszertifikaten. Eine wirksame Emissi-

onsminderung kann nur erzielt werden, wenn die Kosten der beabsichtigten CO2-Vermeidung 

geringer als die Kosten der CO2-Emissionen sind. Folgerichtig ist ein höheres CO2-Preisniveau 

erforderlich. Die Reduzierung der insgesamt zulässigen Emissionsmenge wie auch der über-

zähligen Emissionsberechtigungen sind in diesem Kontext mögliche Lösungsansätze. Zusätz-

lich ist die Einführung eines Mindestpreises pro Tonne CO2 denkbar. 
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2. Wichtigkeit der Sektorkopplung  

Das Erdgasnetz kann große Mengen an Energie aufnehmen, transportieren, speichern und 

bedarfsgerecht abgeben, ohne dass hierfür erst ein weiterer Netzausbau notwendig ist. Ins-

besondere die Sektorenkopplung zum Stromnetz ist dabei mittels Power-to-Gas, Power-to-X 

sowie Power-to-Heat möglich. Hierdurch übernehmen erneuerbare Gase systemdienliche 

Aufgaben. Bislang gewährt jedoch das EnWG lediglich Betreibern von Power-to-Heat-Anla-

gen die Möglichkeit, diese als zuschaltbare Last einzusetzen. Um die Vorteile der Sektoren-

kopplung in allen dem erneuerbaren Gesamtsystem dienenden Ausprägungen nutzen zu 

können, muss der Rechtsrahmen so verändert werden, dass regenerativer Überschussstrom 

technologieoffen für unterschiedliche steuerbare Lasten genutzt werden kann. Dazu sind im 

EnWG die für das Gesamtsystem sinnvollen Einsatzfälle zu definieren, in denen PtG-Anla-

gen als steuerbare Last eingesetzt werden kann. 

Der aus der Perspektive eines 100 % erneuerbaren Energiesystems zwingend erforderliche 

Ausbau von PtG braucht Förderung u.a. durch die Beseitigung von aktuell bestehenden 

rechtliche Hemmnisse eines wirtschaftlichen Betriebs. Wesentliche Instrumente zur Festset-

zung der Entgelte für den Zugang zu Energieversorgungsnetze sind die Stromnetzentgeltver-

ordnung (StromNEV) sowie die Anreizregulierungsverordnung (ARegV). In beiden Verord-

nungen werden investitionskostenintensive Instrumente zur Vermeidung von Netzengpässen 

gegenüber betriebskostenintensiven Maßnahmen bevorzugt. Die mögliche Gewinnspanne 

für die Power-to-Gas-Technologie wird dadurch belastet. Sinnvoll zusammenwirkende An-

passungen des gesetzlichen Regelwerks (EEG, ARegV, StromNEV, …) sind erforderlich, um 

für die Erbringung flexibler Systemdienstleistungen durch PtG-Anlagen eine ausreichende 

Vergütung sicherzustellen.  

Die gegenwärtige strukturelle Benachteiligung von Power-to-Gas-Anlagen durch die Einord-

nung Letztverbraucher nach §3 (25) des EnWG sollte für PtG-Anlagen mit netzentlastender 

Betriebsweise entfallen. Als Letztverbraucher müssen die Anlagenbetreiber vergleichsweise 

hohe Preise (inkl. der entsprechenden Preisbestandteile für Abgaben und Umlagen) für den 

aufgewendeten Strom entrichten. Dies bewirkt hohe Gestehungskosten für PtG-Gase, so 

dass keine Wirtschaftlichkeit erreicht werden kann. Zusätzlich sollte PtG als zentrales Ele-

ment der Sektorenkopplung mit Fluktuationsausgleichs- und Speicherfunktion durch eine ge-

minderte oder entfallende EEG-Umlage und Stromsteuer entlastet werden. 

Planungsprozesse zum Aus- bzw. Umbau der Strom- und Gasnetzinfrastruktur laufen bisher 

unabhängig voneinander. Die in einem erneuerbaren Zukunftsenergiesystem unvermeidlich 

miteinander verbundene Nutzung aller Energieversorgungsinfrastrukturen erfordert die recht-

zeitige sektorenübergreifende Planung – sinnvollerweise ab sofort. Auch hier ist die Politik 

gefragt, die Basis für entsprechende Arbeitsansätze mit allen Akteuren (insb. Energiewirt-

schaft, Industrie, Verbraucher) aufzubauen. 

 

3. Verstärkter Einsatz von grünen Gasen in der Mobilität 

Der §37a des BImSchG schreibt eine steigende Emissionsminderungsquote für den Kraft-

stoffsektor vor. Gleichzeitig werden strombasierte, erneuerbare Gase nicht als Biokraftstoffe 

anerkannt. Eine Erweiterung des BImSchG um strombasierte erneuerbare Kraftstoffe er-

scheint vor dem Hintergrund der bereits novellierten EU-Richtlinien zur Kraftstoffqualität und 
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der Förderung der Nutzung erneuerbarer Energien im Mobilitätssektor längst überfällig. So-

mit könnte insbesondere BioSNG zukünftig einen konkreten Beitrag für die Erfüllung der Bi-

okraftstoffquote leisten.  

Aus Sicht eines nachhaltigen Emissionsschutzes ist eine Erweiterung der aktuell gültigen Bi-

lanzgrenzen der Flottenemissionsberechnung zwingend erforderlich. Bislang erfolgt diese 

nach dem Tank-to-Wheel-Konzept und blendet damit die Emissionen der Bereitstellungkette 

der Antriebsenergie aus. Um eine möglichst realitätsnahe ökologische Bewertung unter-

schiedlicher Antriebskonzepte zu realisieren, ist die Analyse der gesamten Wertschöpfungs-

kette notwendig (sog. Well-to-Wheel-Ansatz). Dieser Bilanzrahmen sollte daher in die ge-

setzlichen Vorgaben integriert werden. 

Eine wesentliche Voraussetzung für die Akzeptanz und Etablierung grüner (methanbasierter) 

Kraftstoffe stellt die Kraftstoffverfügbarkeit dar. Die Zahl der CNG-Tankstellen war in den 

letzten Jahren leicht rückläufig [315]. Daneben dazu existieren nur wenige LNG-Tankstellen 

[316]. Um ein breites und flächendeckendes Angebot an alternativen Kraftstoffen zu gewähr-

leisten, sollte parallel zum Ausbau der Elektroladesäulen auch die CNG- sowie LNG-Infra-

struktur in der Kraftstoffversorgung der Zukunft berücksichtigt werden. Dies schließt eine Er-

weiterung der Fahrzeugangebotspalette ein. Nicht zuletzt können kommunale Maßnahmen 

(z.B. Aufhebung innerstädtischer Durchfahrtsbeschränkungen für CNG-PKW) zu einer er-

höhten Nutzerakzeptanz beitragen. Diese Maßnahmen zur zeitnahen Emissionsminderung 

könnten dabei kurzfristig umgesetzt werden, da die hierfür notwendigen Technologien zur 

Verfügung stehen und seit Jahrzehnten erprobt sind. Zusätzlich gilt es die Wasserstoffinfra-

struktur auszubauen, um wasserstoffbasierten Fahrzeugen den Markteintritt zu erleichtern. 

Hier gilt es aus den Erfahrungen der CNG-Fahrzeugeinführung zu lernen und gemachte 

Fehlentwicklungen nicht zu widerholen (bspw. mangelnde Tankstelleninfrastruktur). 

 

4. Erhöhung der Wirtschaftlichkeit nach Auslauf der EEG-Vergütung 

Das EEG sieht eine auf 20 Jahre begrenzte Förderdauer für EE-Anlagen vor. Nach dem 

Auslaufen der EEG-Vergütung müssen Anlagenbetreiber alternative Erlösmöglichkeiten er-

schließen. Gelingt ihnen dies nicht, droht ein Rückbau der entsprechenden Anlage (z.B. ei-

ner Biogasanlage) und somit ein Absinken der deutschen EE-Gaserzeugungsmenge. Vor 

dem Hintergrund der Klimaschutzziele der Bundesregierung ist aber ein Anlagenrückbau un-

bedingt zu vermeiden. Vielmehr sollten Anreize für einen sinnvollen und effizienten Weiterbe-

trieb geschaffen werden. Hierbei sollten Biogasanlagenbetreiber insbesondere unterstützt 

werden, ihre Anlagenleistung zu erhöhen, um die spezifischen Kosten zu senken und eine 

Einspeisung ins Erdgasnetz wirtschaftlich tragfähig zu gestalten. Dies kann durch eine Erhö-

hung der Kapazitäten (z.B. mittels Methanisierung am Ort der Biogasanlage) oder durch eine 

Sammelleitung erfolgen, welche eine Einspeisung an zentraler Stelle ermöglicht. Die beiden 

Optionen können auch kombiniert werden.  

Bislang erhalten Betreiber von EE-Anlagen im Falle einer netzlastbedingten Abregelung ei-

nen finanziellen Ausgleich. Dieser beträgt bis zu 100 % der entgangenen Einnahmen. Um 

Anreize für die Speicherung von Überschussstrommengen zu schaffen, sollte eine Reduzie-

rung der Kompensationszahlungen diskutiert werden. Zusätzlich sollten Anreize geschaffen 

werden, welche die Nutzung/Speicherung von Überschussstrommengen klar fokussieren. Bi-

ogas- und SNG-Anlagen können hier mit einer Methanisierungsanlage wichtige Sys-

temdienstleistungen übernehmen. 
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Aufgrund der bisher aufgrund geringer Stückzahlen erforderlichen Einzelfertigung sowie der 

Materialkosten sind die spezifischen Investitionskosten von PtG-Anlagen noch vergleichs-

weise hoch. Der Anlageneinsatz als netzdienliches Element der Netze der allgemeinen Ver-

sorgung würde es ermöglichen, Investitionskosten über Netzentgelte zu refinanzieren. 

Gleichzeitig wäre damit auch der Einsatz dieser Technik als netzdienlicher Baustein eines 

immer stärker erneuerbaren Gesamtenergiesystems sichergestellt.  

 

5. Weitere Handlungsempfehlungen 

Kurz- bis mittelfristig sollten für die energetische Biomassenutzung, die Produktion von EE-

Gasen im Allgemeinen sowie für die Wasserstoffbereitstellung Anreizprogramme von staatli-

cher Seite eingeführt werden. Möglichkeiten hierzu werden im Folgenden präzisiert.  

- Erhöhung des Bedarfs an EE-Gasen  EE-Gas-Quote für Gas-Inverkehrbringer ein-

führen (vgl. Raffinerieprodukte), um eine effiziente energetische Nutzung heimischer 

Biomasse zu ermöglichen und näher an die Wirtschaftlichkeit zu führen 

- (zeitlich beschränkte) Förderung der energetischen und stofflichen Nutzung ligninhal-

tiger Reststoffe (als Alternative zu CAPEX-geförderten Biomasseverbrennungsprozes-

sen) 

- Verstärkt die SOEC-Technologie und die CO2-Bereitstellung aus Luft fördern, da bei 

diesen vielversprechenden Verfahren noch viel F&E-Bedarf besteht  Förderung 

Grundlagenforschung und Pilotvorhaben 

- Für kommerziell erhältliche, reife Technologien (AEL, PEM) in der Übergangsphase 

Sonderlösungen (Experimentierklauseln, zeitlich beschränkte Ausnahmen von recht-

lich-regulatorischen Rahmenbedingungen) finden, um Strombezugskosten oder 

CAPEX zu senken. Dies ist solange erforderlich, bis die Subventionierungen fossiler 

Energien abgebaut und externe Kosten wirksam internalisiert sind (z.B. ausreichende 

CO2-Preise). Erst dann spiegeln die Preise für alle Energieträger und -formen die tat-

sächlichen Kosten und es kann ein wettbewerbsorientierter Markt für erneuerbare 

Energieträger entstehen. 

- Regionale Politik  Informationsveranstaltungen über bspw. Verbreitung von Biogas-

anlagen in der jeweiligen Region, um Vertrauen der Bürger in die Erneuerung des ge-

samten Energiesystems zu stärken (Erhöhung der Akzeptanz)  
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10.2 Identifizierung von weiterem Forschungsbedarf  

Zum jetzigen Zeitpunkt beschränkt sich die Nutzung von EE-Gasen primär auf die fermenta-

tiv erzeugten Biogase. Die vorliegende Studie zeigt jedoch, dass SNG eine weitere, wichtige 

Säule für die Einspeisung darstellen kann. Bei der SNG-Potentialbestimmung wurde jedoch 

unterstellt, dass holzartige Biomasse, welche für eine energetische Nutzung zur Verfügung 

steht, nicht direkt verbrannt, sondern vorher zu SNG gewandelt wird. Ziel dabei ist nicht nur 

die Minderung von Emissionen (insb. Staub), sondern auch die Anhebung der Nutzungseffi-

zienz. Aktuell wird jedoch insbesondere Holz in kleinen privaten Feuerungsanlagen direkt 

energetisch genutzt. Eine Umstellung von einer direkten Holznutzung auf SNG-Systeme ist 

dabei mit verschiedenen gesellschaftlichen (insb. Akzeptanz in der Bevölkerung) und techno-

logischen Herausforderungen verbunden. Daher besteht Forschungsbedarf, inwieweit die 

Transformationswege von holzartigen Biomassen optimiert werden können. Für die zuneh-

mende Erzeugung und Nutzung von SNG ist ein gesellschaftlicher Konsens für die zentrale 

Verwendung der Biomasse zu suchen sowie politische Anreize zu setzen. Aktuell ist beides 

jedoch noch wenig ausgeprägt. Um jedoch die Emissionen bei holzbasierten Heizungssyste-

men nachhaltig und flächendeckend zu senken, ist eine Umstellung aus SNG sinnvoll und 

anzustreben. 

Ein weiterer Schwerpunkt der Studie beschäftigte sich mit der Bereitstellung von Kohlenstoff-

dioxid für eine ökonomische und ökologische Methanisierung von erneuerbaren Wasserstoff. 

Durch bestehende Einspeiserestriktionen hinsichtlich der Zuspeisung von Wasserstoff ins 

deutsche Erdgasnetz und dem steigenden Auftreten von nutzbaren Überschussstrommen-

gen steigt der Bedarf an Power-to-Gas Anlagenkapazitäten in Deutschland an. Es gilt eine 

Systemlösung zu finden, wie es eine sinnvolle Sektorenkopplung geben kann. Durch PtG 

wird in Zukunft mehr Wasserstoff produziert werden. Um diesen zu methanisieren, braucht 

es biogene, „grüne“ Kohlenstoffdioxidquellen zur Erzeugung von EE-Methan. Die CO2-Zertifi-

katspreise bilden die Determinante bei der Entscheidung, ob eine biogene oder eine fossile 

Kohlenstoffdioxidquelle für die Methanisierung genutzt wird. Daher besteht Forschungsbe-

darf zu den Auswirkungen der (bislang noch nicht beschlossenen) deutschen CO2-Preise 

und des europäischen Emissionshandelssystems. 

In den nächsten Jahren enden bei einem Großteil der Biogasanlagen die EEG-Förderzeit-

räume. Zur Sicherung des Bestandes an Biogasanlagen müssen neue tragfähige Konzepte 

für die Anlagenbetreiber erstellt werden. Aus Systemsicht scheint es sinnvoll, die Zahl der 

Anlagen zu erhöhen, die über eine nachgekoppelte Aufbereitung verfügen. Neben der Direk-

teinspeisung von Biomethan ins Erdgasnetz bietet der entstehende Abfallstrom von bioge-

nem Kohlenstoffdioxid eine Option für die Methanisierung von EE-H2.  

Abschließend haben die Arbeiten gezeigt, dass der Bedarf besteht, die Integration von EE-

Gasen nicht nur deutschlandweit zu betrachten, sondern Rahmenbedingungen für einen in-

ternationalen Biogasmarkt zu formulieren. Die Im- und Exportpotentiale von klimaneutralen 

Gasen müssen dazu länderübergreifend analysiert werden. 
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11 Zusammenfassung und Ausblick 

Seit Jahrzehnten wird in Deutschland aus kommunalen und industriellen Reststoffen, aber 

auch aus landwirtschaftlichen Substraten fermentativ Biogas erzeugt und genutzt. Die für 

diese klassischen, fermentativen Biogasanlagen genutzte Technik ist bewährt und ausgereift. 

Erneuerbare Gase (EE-Gase) können aber nicht nur auf biologische Weise mittels Mikroorga-

nismen erzeugt werden, sondern auch thermochemisch mittels Biomassevergasung (bei-

spielsweise Holzvergasung). Zur Erzeugung dieses synthetischen Biogases (SNG) können 

verschiedenste Vergasungsmedien (Luft, Wasser, CO2) bei unterschiedlichen Prozessbedin-

gungen (autotherm, allotherm) genutzt werden. Anders als bei fermentativen Biogasanlagen 

sind SNG-Anlagen noch nicht weit verbreitet, da die Verfahren mit höherem apparativem Auf-

wand verbunden sind und größere spezifische Investitionen erfordern. Beide EE-Gase (SNG, 

Biogas) können nach einer Aufbereitung ins Erdgasnetz eingespeist werden. Zudem kann das 

in den Gasen enthalte CO2 zusammen mit Wasserstoff zu Methan gewandelt werden (Metha-

nisierung). Wasserstoff kann dabei aus erneuerbarem elektrischem Strom durch Power-to-

Gas-Anlagen (PtG) gewonnen werden. Die dadurch realisierbare Entlastung der Stromnetze 

sowie Nutzung der vorhandenen enormen Speicher- und Transportfähigkeit der Erdgasinfra-

struktur sind gleichermaßen unverzichtbare Bausteine zur Verwirklichung eines umfassend 

defossilisierten Energiesystems. Der Anteil „grüner“ Gase in der Erdgasversorgung kann hier-

durch erhöht werden. Die bekanntesten Technologien zur Wasserstofferzeugung sind die al-

kalische Elektrolyse, die Proton Exchange Membrane Elektrolyse (PEM-Elektrolyse) und die 

Hochtemperatur-Elektrolyse (engl.: Solid Oxide Electrolyzer Cell, SOEC). 

Bei der Methanisierung reagiert Wasserstoff mit Kohlenstoffmonoxid (CO) bzw. Kohlenstoffdi-

oxid (CO2) zu Methan und Wasser. Neben katalytischen Verfahren können diese Reaktionen 

auch in Bio-Reaktoren stattfinden (siehe Abbildung 11.1). Hohe spezifische Umsätze werden 

dabei insbesondere von den katalytischen Methanisierungsverfahren erzielt. Diese benötigen 

jedoch deutlich höhere Betriebstemperaturen und Drücke als biologische Methanisierungsver-

fahren.  

 

Abbildung 11.1: Einteilung verschiedener Methanisierungsreaktoren 
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Kohlenstoffdioxid wird deutschlandweit von unterschiedlichen stationären Emittenten unge-

nutzt an die Umwelt abgegeben. Zu den größten Emittenten zählen neben Kraftwerken vor 

allem Industrieanlagen (chemische Industrie, Zementhersteller etc.). Diese zur Verfügung ste-

henden CO2-Mengen lassen sich aufgrund ihrer Herkunft in regenerative (z.B. bei Biomasse-, 

Biogas- und Klärgasanlagen) und konventionelle (Verbrennung von Erdöl, Kohle etc.) Quellen 

unterscheiden. Konzentrierte CO2-Ströme aus einer der oben genannten Anlagen stehen in 

Deutschland nahezu in jeder Region zur Verfügung.  

Prinzipiell ist auch eine CO2-Bereitstellung durch Abtrennung aus Luft realisierbar. Die Wahl 

der Kohlenstoffdioxidquelle muss unter ökonomischen und ökologischen Rahmenbedingun-

gen getroffen werden. CO2 aus grünen Quellen, beispielsweise Kläranlagen, Biogasanlagen 

sowie Biogasaufbereitungsanlagen, sind aus ökologischen Gründen zu favorisieren. Bei die-

ser Verwendung kann ein vollständig grünes Erdgassubstitut hergestellt werden. Die berech-

neten Prozessketten zeigen, dass auch ein ökonomischer Betrieb mit diesen Quellen möglich 

ist. Graue und schwarze Quellen werden erst im zweiten beziehungsweise letzten Schritt für 

eine Methanisierung in Betracht gezogen. 

11.1 Analysen der einzelnen Potentiale  

Aufbauend auf den Technologien zur EE-Gaserzeugung (Biogas, SNG, H2) wurden die Poten-

tiale unter Berücksichtigung der Methanisierung (Einbindung von CO2) deutschlandweit ana-

lysiert. Bei der Mengenermittlung wurden aus dem theoretischen das technische und das wirt-

schaftlich/nachhaltige Potential abgeleitet. Dabei erfolgte diese stufenweise Analyse für 41 

verschiedene Substrate (inkl. Untersubstrate) für jedes Substrat in einer räumlich hoch aufge-

lösten Herangehensweise.  

 

Abbildung 11.2: Betrachtete Substrate für die Potentialermittlung der fermentativen (Biogas) 
und thermochemischen (SNG) Biomethanerzeugung 

Zur Bestimmung des Gesamtpotentials wurden die räumlich aufgelöst erarbeiteten Biometha-

nerträge deutschlandweit aufsummiert sowie in Karten regional ausgewiesen. Mit der gewähl-

ten Methodik ergab sich ein theoretisches Potential für fermentativ erzeugte Biogase in Höhe 
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von aktuell ca. 17,5 Mrd. m³/a. Unter Berücksichtigung von technischen Verlusten, Verfügbar-

keiten usw. reduziert sich diese Menge jedoch auf ein technisches Potential in Höhe von 

13,1 Mrd. m³/a. Unter weitere Berücksichtigung von Preisen und alternativen Wertschöpfungs-

ketten ergibt sich schlussendlich ein wirtschaftliches Potential von 10,3 Mrd. m³/a. Für alle Po-

tentiale sind die Zuwachsmöglichkeiten sehr begrenzt, so dass die Zuwachsanalyse bis zum 

Jahr 2050 ein wirtschaftliches Potential von 10,8 Mrd. m³/a ergibt. 

Die höchsten Biogaspotentiale liegen dabei einerseits im Nordwesten Deutschlands (insb. Nie-

dersachsen und Schleswig-Holstein) und andererseits der Südosten (Bayern). Das hohe Po-

tential in Niedersachsen ist durch einen hohen Anteil an landwirtschaftlich genutzter Fläche 

und intensiver Viehhaltung (inkl. Schlachtung) bedingt. Im Südosten Deutschlands sind eben-

falls die landwirtschaftlichen Betriebe von großer Bedeutung. Die landwirtschaftlichen Sub-

strate sind mit über 80 % die mit Abstand bedeutendsten Einsatzstoffe für Biogasanlagen.  

 

 

  

theoretisches Potential technisches Potential wirtschaftliches Potential 
Abbildung 11.3:  aktuelles Biogas-Potential aller betrachteten Substrate in m³/(ha*a) 

Das regional aufgelöste SNG-Potential in Deutschland umfasst alle holzartigen Biomassen der 

Sektoren Industrie, Gewerbe, Kommunen und Land- & Forstwirtschaft, die daraus resultieren-

den Methangaserträge sind zusammengefasst dargestellt. Das theoretische SNG-Potential 

beträgt 21,8 Mrd. m³/a (Abbildung 11.4). Der Großteil des theoretischen Potentials liegt unter 

Betrachtung der einzelnen Sektoren bei den land- und forstwirtschaftlichen Biomassen (77 %). 

Das darauf aufbauend ermittelte technische Potential liegt bei 18,7 Mrd. m³/a sowie das wirt-

schaftliche Potential bei 9,6 Mrd. m³/a. Das Mengen steigen bis zum Jahr 2050 leicht an, so 

dass dann ein wirtschaftliches Potential von 9,9 Mrd. m³/a vorliegt. Die SNG-Potentiale sind 

besonders hoch in den waldreichen Gebieten wie dem Harz, das Sauerland und dem Schwarz-

wald. Die Regionen Nordseeküste und Alpenvorland sind durch ein niedriges SNG-Potential 

geprägt. 
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Abbildung 11.4:  aktuelles SNG-Potential aller betrachteten Substrate in m³/(ha*a) 

Die Menge an Strom, welche für die PtG-Anlagen und somit für eine Methanisierung zur Ver-

fügung steht, ist in den letzten Jahren gestiegen und wird voraussichtlich durch den weiteren 

Ausbau von EE-Anlagen weiter zunehmen. Bis zum Jahr 2050 kann dabei die Wasserstoff-

menge auf ca. 46,6 Mrd. m³/a ansteigen. 

 

 

 

 

 

 

 
2015 2030 2050 

Abbildung 11.5: Darstellung der Wasserstoffpotentiale je Gemeinde in Mio. m³ Wasserstoff pro 
Jahr 
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11.2 Analyse des Gesamtpotentials unter Berücksichtigung von Syner-

gie- und Konkurrenzeffekten 

Wasserstoff kann unter Nutzung einer Kohlenstoffquelle (CO, CO2) in Methan überführt wer-

den. Bei einer Gesamtanalyse der verschiedenen Potentialmengen zeigt sich, dass aus den 

wirtschaftlichen Potentialen der fermentativen und der synthetischen Biogaserzeugung aktuell 

schon rund 19,7 Mrd. m³ CO2 verfügbar sind. Durch die weitere Nutzung des prozessbedingt 

anfallenden CO2 aus der Industrie in Höhe von 48,2 Mrd. m³ sowie 181,5 Mrd. m³ aus der 

fossilen Energieerzeugung, könnten 250,0 Mrd. m³ CO2 für die Methanisierung bereitgestellt 

werden. Daraus schlussfolgernd stellt die Erzeugung von EE-Wasserstoff die Determinante 

für die EE-Methanproduktion dar. Durch lokal verfügbaren Wasserstoff können maximal 

2,8 Mrd. m³ CH4 produziert werden.  

Das Gesamtpotential aller EE-Gase kann rund 227,8 TWh Energie in Form von grünen Gase 

bereitstellen und somit rund 24 % des deutschen Erdgasverbrauchs (2018) substituieren. 

Tabelle 11.1:  aktuelle EE-Gaspotentiale im Vergleich [191-193] 

EE-Gas 
Methangaspo-
tential in Mrd. 

m³ 

Heizwert in 
kWh/m³ 

Energiegehalt in 
TWh 

Biomethan Fermentativ 10,3 9,970 102,8 

 
Synthetisch 9,7 9,970 96,4 

Methanisierung 2,8 9,970 28,3 

Wasserstoff  0,1 2,995 0,3 

   ∑ 227,8 
  Erdgasverbrauch 2018 945,0 

 

Die Prognose bis zum Jahr 2030 zeigt, dass sich durch die Abschaltung konventioneller Kraft-

werke, wie beispielsweise Kohle und Atomkraft, die Stromerzeugungsmenge verringert und 

dadurch auch die verfügbaren Überschussstrommengen für die PtG abnehmen. Der bis 2030 

angenommene Zubau an EE-Anlagen (insb. Wind und PV) gleicht dies nur teilweise aus. In 

Summe führt dies dazu, dass die aus Überschussstrom erzeugbaren Wasserstoffmengen und 

die daraus über Methanisierung verfügbaren Methanpotenziale (kurz: Methanisierungspoten-

tial) für das Jahr 2030 abnehmen. 

Tabelle 11.2: resultierende EE-Gasmengen 2030 sowie deren Energiegehalt [191,192]  

EE-Gas 
Methangaspo-
tential in Mrd. 

m³ 

Heizwert in 
kWh/m³ 

Energiegehalt in 
TWh 

Biomethan Fermentativ 10,50 9,970 105,1 

 
Synthetisch 9,70 9,970 96,2 

Methanisierung 2,50 9,970 24,6 

Wasserstoff  0,08 2,995 0,2 

   ∑ 226,1 
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Bis zum betrachteten Prognosejahr 2050 wird jedoch mit einem großen Anstieg der Wasser-

stoffpotentiale gerechnet, da der Ausbau der EE-Anlagen deutlich zunimmt. Rund 220 

TWh/a würden dann als Überschussstrom für eine Wasserstofferzeugung mittels Elektrolyse 

zur Verfügung stehen. 

Das in 2050 verfügbare Wasserstoffpotential von 46,6 Mrd. m³ setzt sich aus dem für die Me-

thanisierung verwendeten Potential 4 x 9,87 Mrd. m³ (CO2 + 4 H2 = CH4 + 2 H2O), der unter 

Berücksichtigung der hier angenommenen Beimischungsgrenzen ins Gas einspeisbaren 

Wasserstoffmenge von 0,1 Mrd. m³ sowie einem innerhalb der definierten Modellgrenzen 

verbleibenden nicht methanisierbaren Wasserstoffpotential in Höhe von rund 7,0 Mrd. m³ zu-

sammen. Für diese nicht gasnetzseitig nutzbaren Potenziale gibt es weitere Nutzungsoptio-

nen z.B. im Sektor Mobilität. 

Tabelle 11.3: Gesamtüberblick erzeugbarer Wasserstoff aus Überschussstrom 2050 

Erneuerbarer Wasserstoff 
Gaspotential in 

Mrd. m³ 
Energiegehalt 

in TWh 

Wasserstoff 
aus  
Elektrolyse 
von Über-
schussstrom 

Einsatz für  
Methanisierung 

4x9,87=39,48  (119,6*) 

Netzeinspeisung 0,10 0,3 

Rest-Potential für wei-
tere Nutzungsopt. 7,00 21,2 

Gesamtpotenzial 46,60 21,5 

* Energiemenge des Wasserstoffs für Methanisierung ist nicht im Gesamtpotenzial Wasser-

stoff-Energie enthalten, um Doppelbilanzierung zu vermeiden. Diese Energie fließt in  
Tabelle 11.4, Methan aus grünem CO2 + Elektrolyse H2 = 98,4 TWh, mit ein,  
Verringerung durch Wirkungsgradverlust der Methanisierung 
   

Das ermittelte Wasserstoffpotenzial kann zu einem großen Teil unter Nutzung von grünem 

CO2 aus der Biomethan-Erzeugung methanisiert werden. Die Nutzung von Wasserstoff zur 

Methanisierung mit grünem CO2 ergibt ein erhebliches zusätzliches Methanerzeugungspo-

tenzial. Dieses EE-Methan kann sich als dritte Säule der EE-Gasbereitstellung etablieren 

und somit wie die fermentative und synthetische Biogaserzeugung rund 100 TWh Energie 

bereitstellen. 

Tabelle 11.4: Gesamtüberblick resultierende Biomethan-Mengen 2050 inkl. Energie aus 
Elektrolyse-Wasserstoff zur Methan-Erzeugung mit Biogas-CO2  

Erneuerbares Methan 
Gaspotential in 

Mrd. m³ 
Energiegehalt 

in TWh 

Biomethan 

Fermentativ 10,80 107,3 

Synthetisch 9,93 99,0 

Methan aus grünem CO2  
+ Elektrolyse-H2** 

9,87 98,4 

  SUMME 304,7 

** Dieses Methan wird aus dem „Wasserstoffeinsatz für Methanisierung“ (Tab. 11.3) erzeugt, dabei wird das 

CO2 aus der fermentativen und synthetischen Biomethanerzeugung genutzt. Der Energieinhalt des Wasserstoffs 
(119,6 TWh) wird nur für das damit erzeugte Methan bilanziert (98,4 TWh) und ist in der Gesamtsumme für er-
neuerbares Methan von 304,7 TWh enthalten. 
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2015 2030 2050 
Abbildung 11.6: spezifischer Energieertrag aller betrachteten EE-Gase in MWh/(ha*a) 

 

11.3 EE-Einspeisepotentiale 

Im Hinblick auf die potentiell erzeugbaren EE-Gasmengen stellt das deutsche Erdgasnetz in 

Summe keinen limitierenden Faktor bei der Einspeisung dar. Differenzierter ist jedoch die Si-

tuation bei einer Betrachtung des Ortsverteilnetzes, also der niedrigsten Druckstufe der deut-

schen Gasinfrastruktur sowie einer Limitierung der Wasserstoffbeimischung. Obwohl die Ein-

speisung auf dieser niedrigen Druckstufe deutliche Verdichtungskostenvorteile aufweist, sind 

wie aus Tabelle 11.5 ersichtlich die Einspeisekapazitäten von reinem Wasserstoff in die Orts-

netze aktuell begrenzt. Der DVGW hat das Ziel, in den nächsten Jahren die zulässige Beimi-

schung von Wasserstoff auf 20 Vol.-% zu erhöhen. Weitere mögliche Szenarien postulieren 

Mischgasnetze mit erhöhtem H2-Anteil bis zu reinen H2-Netzen. Damit kann die Limitierung 

perspektivisch bis 2050 deutlich geringer als heute eingestuft werden. Demnach ist die Ein-

speisung des EE-H2 zukünftig viel umfangreicher als unter den hier angesetzten Beimi-

schungsquoten möglich.  

Tabelle 11.5: Einspeisekapazitäten von Wasserstoff in das Ortsverteilnetz im Jahr 2015 

EE-Wasserstoff 
in Vol.-% 

Einspeisung in 
Mio. m³ 
2015 

Einspeisung in 
Mio. m³ 

2030 

Einspeisung in 
Mio. m³ 
2050 

2 21,4 15,7 18,2 

10 98,5 80,5 95,5 

15 140,9 121,6 147,6 

 

Deutliche Unterschiede zeigt die Betrachtung der Einspeisekapazitäten von Methan ins Orts-

verteilnetz (siehe Tabelle 11.6). Kumuliert über alle Gemeinden beträgt diese aktuell rund 

17,3 Mrd. m³ Methan. Dieses Methan kann ganzjährig ohne ein Rückspeisen in höhere Netz-

ebenen in das deutsche Gasnetz eingespeist werden. Die Aufnahmefähigkeit ist abhängig vom 

jeweiligen lokalen gemeindeinternen Gasverbrauch, weshalb dieser Wert bis 2050 sinkt. Der 
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im Modell entwickelte Abgleich von Methangaspotential und der Aufnahmefähigkeit erfolgt je 

Gemeinde, weshalb 2015 nur rund 16 % der Aufnahmefähigkeit des Ortsverteilnetzes direkt 

eingespeist werden können (2,71 Mrd. m³ von 17,34 Mrd. m³). Die ausgewiesene Restmenge 

an Methan kann aber in höhere Netzebenen eingespeist werden und dort verwendet oder ge-

speichert werden. Das Gasnetz mit allen Druckebenen ist dabei in der Lage die Mengen an 

EE-Gasen ohne Netzausbau aufzunehmen. 

Tabelle 11.6: Einspeisekapazitäten von Methan in das Ortsverteilnetz für die Jahre 2015, 2030 
und 2050 

 Methangaspo- 
tential in Mrd.  

m³/a 
2015 

Methangaspo- 
tential in Mrd.  

m³/a 
2030 

Methangaspo- 
tential in Mrd.  

m³/a 
2050 

Aufnahmefähigkeit Ortsverteilnetz (ge-
samt in Deutschland) 

17,34 18,38 10,06 

fermentativ erzeugtes Biogas 10,31 10,55 10,76 

synthetisch erzeugtes Biogas 9,67 9,65 9,93 

Methanisierung durch EE-H2 2,84 2,48 9,86 

∑ Einspeisung 22,82 22,68 30,56 

durch maximale Kapazität je Ge-
meinde direkt einspeisbar ins Ortsver-
teilnetz 

2,71 2,77 2,67 

Methan übergeordnete Netzebenen 20,11 19,91 27,89 

 

Erneuerbare Gase finden zurzeit im Wesentlichen Anwendung in Blockheizkraftwerken zur 

vorrangigen Stromerzeugung (insb. Biogasanlagen) sowie der Wärmebereitstellung in den 

Sektoren Haushalt und GHD sowie in KWK-Anlagen zur Fernwärmeerzeugung. Eine Analyse 

zur zukünftigen Anwendung von Wasserstoff in dezentralen Technologie-Wasserstoff-Kombi-

nationen für die Sektoren Haushalt, Gewerbe und Mobilität ist in Abbildung 11.7 zusammen-

gestellt.  
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Abbildung 11.7: Analyse von dezentralen Technologie-Wasserstoff-Kombinationen 
Quellen: [293, 296–300] 

 

11.4 Hemmnisse und Chancen im greening-of-gas-Prozess 

Trotz des aufgezeigten Potentials „grüne“ Gase in Deutschland zu erzeugen, einzuspeisen 

und über das Erdgasnetz zu verteilen, gibt es verschiedene Hindernisse, die eine Nutzungs-

ausweitung erschweren. So nimmt der Energieträger Gas in der politischen und gesellschaft-

lichen Diskussion immer noch einen zu geringen Stellenwert ein. Lediglich im Gebäudesektor 

gibt es bereits formulierte Ziele für einen klimafreundlichen Gebäudebestand 2050. Zusätzlich 

fehlen wirtschaftliche Anreize, Biomethaneinspeiseanlagen zu errichten. Hinzu kommen ge-

sellschaftliche Hindernisse, da ein Teil der Bürger eine Zerstörung des Landschaftsbildes, Be-

lästigung durch Lärm sowie Geruchsbelästigungen durch nahegelegene Biogasanlagen fürch-

ten. Darüber hinaus erschwert der hohe bürokratische Aufwand bei Genehmigungen von EE-

Anlagen den weiteren Ausbau.  

EE-Gase bieten verschiedene Chancen und Möglichkeiten. Von Vorteil ist, dass fermentativ 

und synthetisch erzeugtes Biomethan gleiche brenntechnische Eigenschaften wie fossiles 

Erdgas besitzt und somit konventionelles Erdgas substituieren kann. Die Methanisierung bietet 

zudem die Möglichkeit, dass einerseits CO2 als „Rohstoff“ für die Energiewirtschaft genutzt 

werden und andererseits das Stromnetz entlastet werden kann. Weiterhin ist eine Sektoren-

kopplung der Strom-und Gasnetze möglich, wodurch gesamtvolkswirtschaftliche Synergien 

gehoben werden können. Im Wärmesektor (Biomethan zumeist als Beimischprodukt im Erd-

gasliefervertrag) finden Biogas und Biomethan bereits dezentral in Verbindung mit BHKWs 

oder häuslichen Geräten Anwendung. Wie Biomethan kann auch Wasserstoff sowohl zur 

Strom- und Wärmeerzeugung (insb. mittels Brennstoffzellen) als auch in der Mobilität einge-

setzt werden. Insgesamt ist aber festzuhalten, dass eine Methanisierung unter aktuellen Erd-

gas- und heutigen Biomethanpreisen nicht wirtschaftlich attraktiv ist. 
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Schlussfolgernd lassen sich somit die folgenden Punkte für einen greening-of-gas-Prozess 

zusammenfassen: 

 Der Energieträger Gas nimmt einen zu geringen Stellwert in einer breiten politischen 

und gesellschaftlichen Diskussion ein. 

 Der Ausbau der Biomethaneinspeiseanlagen muss durch neue wirtschaftliche Anreize 

lukrativer gemacht werden. 

 Der bürokratische Aufwand für die Genehmigungen von EE-Anlagen sollte auf ein zu-

mutbares Minimum verringert sowie vereinfacht werden. 

 EE-Gase sind zentrale Elemente einer Sektorenkopplung und deren Anwendung ist 

technologieoffenen in allen Sektoren zu möglichen.  

 

11.5 Kosten der EE-Gaserzeugung 

Die nachfolgende Tabelle 11.7 liefert eine Zusammenfassung der Gestehungskosten für die 

relevantesten und wahrscheinlichsten Umsetzungsfälle. 

Tabelle 11.7:  Zusammenfassung der Gestehungskosten ausgewählter Referenzfälle 

Prozesskette VLS  
in 
h/a 

Strom- 
kosten 

in  
ct/kWh 

Anla- 
genka- 
pazität 

Gestehungs- 
kosten   

heute in 
€/MWh 

2050 in 
€/MWh 

Biogaseinspeiseanlage+  
Biologische Methanisierung 

4.000 2.5 10 MW 118 99 

Biogasanlage + PEM +  
Biologische Methanisierung 

8.000 10 10 MW 156 137 

Biomassevergasung + AEL + kata-
lytische Methanisierung 

8.000 10 100 MW 150 139 

Biomassevergasung + SOEC + ka-
talytische Methanisierung 

8.000 10 100 MW 129 111 

CO2 aus Abgas + PEM +  
katalytische Methanisierung 

4.000 2.5 100 MW 143 79 

CO2 aus Abgas + SOEC +  
katalytische Methanisierung 

8.410 10 100 MW 199 144 

DAC + PEM +  
katalytische Methanisierung 

8.410 10 100 MW 258 207 

DAC + PEM +  
katalytische Methanisierung 

4.000 2.5 100 MW 168 94 

 

Aus der Tabelle ist zum einen ersichtlich, dass die Gestehungskosten von EE-Gasen nicht mit 

aktuellen Erdgaspreisen konkurrieren werden können. Selbst Kosten im Bereich heutiger Bio-

methanpreise werden erst mittel- bis langfristig zu erwarten sein. Große Unterschiede in den 

Gestehungskosten sind primär durch die jeweilige CO2-Quelle bestimmt. Da das Gas vor der 

Methanisierung bei Biogasanlagen oder bei der Biomassevergasung bereits einen sehr hohen 



 

324 | Zusammenfassung und Ausblick 

Anteil an Methan besitzt, werden die zusätzlichen Kosten für Methan aus Elektrolysewasser-

stoff durch Mischkalkulation gepuffert. Hingegen ist davon auszugehen, dass für Industrieab-

gase als CO2-Quellen mit den höchsten Gestehungskosten zu rechnen ist, falls Strom nicht zu 

(teilweise) reduzierten Preisen oder umsonst bezogen werden kann. 

 

11.6 Technisch-Wirtschaftliche Gesamtanalyse 

Ein steigender EE-Gas-Anteil im Erdgasnetz führt zu einem Absinken der CO2-Emissionen. 

Darüber hinaus beeinflussen auch die verschiedenen Wärmeerzeugungstechnologien den 

CO2-Ausstoß. Sowohl im Haushalts-Sektor als auch im GHD-Sektor sind KWK-Anlagen (Otto-

Motor und Brennstoffzellen) aus ökologischer Sicht vorteilhafter gegenüber dem klassischen 

Brennwertkessel. Die Emissionseinsparung wird beeinflusst von den Gerätewirkungsgraden 

sowie vom Nutzerprofil. Auch fällt die CO2-Bilanz bei den KWK-Anlagen besser aus, da der 

Wirkungsgrad des selbsterzeugten Stroms höher ist als der der konventionellen Stromerzeu-

gung.  

Aus wirtschaftlicher Sicht lässt sich feststellen, dass eine gas- und stromseitige Förderung 

(Befreiung von Gas- und Stromsteuer, EEG-Umlage, etc. siehe Kapitel 9.2.5) auf jeden Fall 

erforderlich ist, um die Brennstoffkosten von erneuerbaren Brenngasen im Vergleich zum Erd-

gas attraktiv zu machen. Auch unter dieser Voraussetzung sind die EE-Gas-haltigen Brenn-

stoffe heute noch etwas teurer als Erdgas, 2030 auf ungefähr gleichem Preisniveau, jedoch 

zur Mitte des Jahrhunderts niedriger als Erdgas. Das zukünftige Absinken der EE-Brennstoff-

preise beruht auf den sinkenden Erzeugungspreisen der erneuerbaren Gase. Die für den Mo-

bilitäts-Sektor durchgeführte technisch-wirtschaftliche Analyse ergab beispielsweise für das 

Jahr 2030: 

Pkw obere Mittelklasse mit SNG (Szenario „Gas + Strom“) oder Biogas, Antrieb Otto-Motor 

=> Gestehungspreis €/km deutlich geringer als bei konventionellem Benzinantrieb 

 

Lkw mit SNG (Szenario „Gas + Strom“)  

=> Gestehungspreis €/km kostengleich mit dem LNG-Antrieb 

 

Lkw mit Biogas (Szenario „Gas + Strom“)  

=> Gestehungspreis €/km geringer als mit LNG-Antrieb 

 

ÖPNV mit SNG (Szenario „Gas + Strom“) oder Biogas 

=> Gestehungspreis €/km geringer als mit CNG-Antrieb 

 

Eine Befreiung der gas- und stromseitigen Zuschläge ist für die bevorzugte Anwendung von 

EE-Gasen in der Mobilität auf jeden Fall von Vorteil. Auch aus ökologischer Sicht weist die 

Anwendung des EE-Gases SNG deutlich niedrigere CO2-Emissionen gegenüber den Refe-

renz-Technologie-Energieträger-Kombinationen auf.  
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11.7 Handlungsempfehlungen 

Zum Erreichen der in Deutschland gesetzten Klimaschutzziele sind grüne Gase von essenti-

eller Bedeutung und verschiedene Punkte anzugehen. Zum einen müssen EE-Gase weiterhin 

in der Strom- und Wärmeerzeugung sowie verstärkt in der Mobilität eingesetzt werden. Hier 

sollte Biomethan einen substanziellen Beitrag für die Erfüllung der Biokraftstoffquote leisten. 

Ebenso muss zum Abdecken eines breiten und flächendeckenden Angebots an alternativen 

Kraftstoffen neben dem Ausbau von Elektroladesäulen auch die CNG- und LNG-Infrastruktur 

(zum Tanken von Biomethan) ausgebaut werden. Darüber hinaus sind Gesetze technologie-

offener zu formulieren und alle EE-Gase zu berücksichtigen. Dies gilt auch für den Emissions-

handel. Weiterhin muss die Wichtigkeit der Sektorenkopplung mehr in den Vordergrund ge-

stellt werden. Dazu zählt unter anderem die Schlechterstellung von PtG-Technologien zu ver-

meiden und diese nicht als Letztverbraucher zu deklarieren. Ebenso ist eine sektorenübergrei-

fende Planung der Infrastrukturen nötig. Dabei muss auch die Wirtschaftlichkeit der Anlagen 

mit auslaufender EEG-Vergütung sichergestellt sein (erste Biogasanlagen scheiden ab 2020 

aus der EEG-Vergütung aus und drohen stillgelegt zu werden). Deshalb sollten Anreize ge-

schaffen werden, um Biogasanlagen auch nach Überschreitung der Förderdauer weiter zu 

betreiben. Hier sollten Anlagenbetreiber unterstützt werden, ihre Anlagenleistung zu erhöhen, 

um die spezifischen Kosten zu senken damit eine Einspeisung des Biogases ins Erdgasnetz 

wirtschaftlich tragfähig sein kann. Zusätzlich sollten Anreize geschaffen werden, welche die 

Nutzung/ Speicherung von Überschussstrommengen klar fokussieren.  

Zum Erreichen der in Deutschland gesetzten Klimaschutzziele sind grüne Gase von essenti-

eller Bedeutung. Aus diesem Grunde sind folgende Handlungsempfehlungen zu nennen: 

 Der Einsatz von erneuerbaren Gasen in der Strom- und Wärmeerzeugung sowie im 

Mobilitätssektor (primär Biomethan) muss weiter forciert und politisch gefördert wer-

den. 

 Zum Erreichen der gesetzten Klimaziele bedarf es technologieoffener Formulierungen 

der Gesetze (bspw. THEG) für alle EE-Gase. 

 Der Ausbau einer breiten und flächendeckenden Infrastruktur für Elektroladesäulen 

und der CNG- sowie LNG-Tankstellen ist sinnvoll und dringend notwendig. 

 Die Deklarierung der PtG-Technologien als Letztverbraucher und eine Schlechterstel-

lung der Technologie ist durch politische Weichenstellungen entsprechend zu vermei-

den. 

 Die Bedeutung der Sektorenkopplung im zukünftigen Energiesystem ist hervorzuhe-

ben und durch eine sektorenübergreifende Planung zu Unterstützen. 

 Das Erarbeiten von wirtschaftlich tragbaren Konzepten für die Einspeisung von Biome-

than ins Erdgasnetz soll Anreize für die Betreiber schaffen, auch nach dem Ausschei-

den ihrer Anlagen aus der EEG-Vergütung, diese weiter zu Betreiben.  
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