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1   
Hintergrund und Einordnung der Projektfragestellungen 

Die Power-to-Gas (PtG)-Technologie ist eine Sektorkopplungstechnologie, die einen 
erneuerbaren chemischen Energieträger für die Energiesektoren Wärme, Strom und 
Kraftstoff liefern kann. Außerdem wird PtG in einem Energiesystem mit hohen Anteilen 
an fluktuierenden erneuerbaren Energien (EE) zur dezentralen Langzeitspeicherung 
notwendig.  
 
Um mittels PtG ein nachhaltiges, erneuerbares Gas herzustellen, muss das CO2 für die 
Methanisierung erneuerbaren Ursprungs bzw. klimaneutral sein. Hier bietet sich Biogas 
aus dem heutigen Bestand der Biogas- und Biomethananlagen an (im weiteren Text als 
BGA zusammengefasst). BGA bieten hierbei eine Reihe von Vorteilen, z.B. ist CO2 in 
hoher Konzentration vorhanden und Technologien zur CO2-Abtrennung sind Stand der 
Technik, so dass CO2 in Abhängigkeit der Biogasaufbereitungstechnologie in hoher 
Reinheit bereitgestellt werden kann.   
 
Durch die Methanisierung des CO2 aus dem Biogas kann ein erheblicher Beitrag zur 
THG-Emissionsminderung geleistet werden und es ergeben sich perspektivisch – bei 
geeigneten Marktmechanismen – neue Geschäftsmodelle für BGA.  
 
Deswegen hatte dieses Vorhaben das Ziel, die Grundlagen für eine technisch und ener-
giewirtschaftlich sinnvolle Integration der PtG-Technologie in den Betrieb von BGA zu 
erarbeiten. Dabei handelt es sich um keine Metastudie, da die durchzuführenden Ar-
beiten weit darüber hinausgehen und Primärdaten, z.B. zu Konsumentenpräferenzen, 
erhoben werden. Es erfolgte eine grundlegende technische Betrachtung von Anlagen-
konzepten zur Kombination von BGA und PtG-Anlagen. Dafür wurde ein Simulations-
modell zur Modellierung der Konzepte aufgebaut. Es wurden die möglichen Prozess-
ketten und der resultierende Betrieb für die Umsetzung der einzelnen Konzeptvarianten 
technisch bewertet und die Investitions-, Betriebs- und resultierenden Gasgestehungs-
kosten für die technologisch am besten geeigneten Konzepte ermittelt. Dabei war die 
Gestaltung der Konzepte technologieoffen und untersuchte sämtliche möglichen Kom-
binationen.  
 
Außerdem wurden Konzepte für den Einsatz der PtG-Technologie bei kleinen BGA 
berücksichtigt, z.B. durch den gasseitigen Zusammenschluss von vielen kleinen, auf 
engem Raum vorhandenen BGA mit Verbindung zu einer größeren PtG-Anlage.  
 
Ergänzt wurde dies um eine Potenzialabschätzung für die am besten geeigneten Kon-
zepte, d. h. die Übertragung der Ergebnisse auf den BGA-Bestand in Deutschland zur 
Ermittlung des Emissionsminderungspotenzials.  
 
Im Rahmen des Vorhabens wurden zur Bewertung der ökonomischen Effizienz der 
verschiedenen BGA-PtG-Anlagenkombinationen spezifische Gasgestehungskosten als 
Funktion der Anlagengröße bzw. -kapazität dargestellt. Hieraus lässt sich u.a. ableiten 
welche Methanisierungsvariante sich für welche BGA-Größe als am wirtschaftlich effi-
zientesten darstellt. Bis zu welcher BGA-Größe sich die Integration der PtG-Technologie 
wirtschaftlich darstellen lässt, ist wesentlich abhängig von den erzielbaren Markterlösen 
von SNG (= Substitute Natural Gas) und Biomethan.  
 
Ein weiterer Schwerpunkt des Vorhabens lag auf der Ermittlung der Marktbedarfe und 
-volumina für verschiedene Vermarktungswege von regenerativen Gasen (SNG und 
Biomethan) und den Kundenpräferenzen, den erzielbaren Erlösen sowie möglichen 
Vermarktungsstrategien. Dies diente als Basis für die Analyse, wie und unter welchen 
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Rahmenbedingungen Geschäftsmodelle für regenerative Gase aus BGA (unter Berück-
sichtigung der Kombinationen von BGA und PtG-Anlagen) entwickelt werden können. 
 
Mit dem realisierten Projekt konnten daraus Handlungsoptionen abgeleitet werden, die 
einerseits den Fortbestand der vorhandenen Biogasinfrastruktur sichern können und 
gleichzeitig den Weg für die Entwicklung der PtG-Technologie ebnen, indem sowohl 
für die Aufbauphase als auch die spätere Marktdurchdringung passende Geschäftsmo-
delle erarbeitet wurden.  
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2   
Arbeitsziele des Projektes 

Abbildung 2.1 gibt einen Überblick über die Vielzahl der theoretisch möglichen Kon-
zeptvariationen zur Kopplung von BGA und PtG-Anlagen. Ein Arbeitsziel dieses Projek-
tes war es, eine Systematisierung über die Konzepte zu schaffen, die technische Um-
setzbarkeit der Kopplung sowie des Betriebs zu bewerten und die technologisch geeig-
netsten und ökonomisch effizientesten Konzepte zu ermitteln. Basis dafür war der 
Aufbau eines Simulationsmodells zur technischen und wirtschaftlichen Modellierung 
der Konzepte. 
 

 

Abbildung 2.1: Konzeptvariationen bei der Integration von PtG-Anlagen in verschiedene 
BGA-Konzepte 
 
Folgende spezifische Fragen wurden mit dem Projekt beantwortet: 
 Welche technischen Konzepte sind für die verschiedenen vorhandenen BGA für eine 

Kombination mit PtG-Anlagen aus technischer und wirtschaftlicher Sicht am geeig-
netsten? 

 Wie groß ist das Potenzial für die jeweiligen geeigneten Konzeptvariationen in 
Deutschland? 

 Welche Gestehungskosten lassen sich unter Einbezug aller technischer Komponen-
ten und notwendigen Eduktkosten (H2 und CO2) im Post-EEG-Fall für die erneuerba-
ren Gase (Gas aus der PtG-Anlage (SNG und Biomethan) unter Berücksichtigung der 
Verwertungswege erreichen? 

 Zu welchen Preisen können die erneuerbaren Gase vermarktet werden (u.a. Zah-
lungsbereitschaft von Konsumenten), um ein Geschäftsmodell für BGA zu erreichen 
und in welchem Zeithorizont wäre dies umsetzbar? 

 Wie können die regenerativen Gase an Haushalte und Unternehmen erfolgreich 
vermarktet werden (u. a. auf Basis der Präferenzen für die verschiedenen Produktop-
tionen und Produktattribute)? 
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3   
Stand der Wissenschaft und Technik 

3.1 Power-to-Gas  

Viele Studien zeigen, dass PtG als Langzeitspeicher in einem System mit hohen Anteilen 
an EE notwendig ist (Specht et al. 2009, Sterner 2009, Nitsch et al. 2009, Trost et al. 
2012, Jentsch 2015, Gerhardt et al. 2015, Schröer et al. 2015). PtG kann als Sektor-
kopplungstechnologie einen erneuerbaren chemischen Energieträger für die Energie-
sektoren Wärme, Strom und Verkehr liefern und ist somit auch für die Phase des Um-
baus des Energiesystems sehr wertvoll.  
 
Der Vorteil von PtG (vor allem bei der Synthetisierung von Methan) ist, dass die flä-
chendeckend vorhandene Erdgas-Infrastruktur für Einspeisung, Speicherung und 
Transport des Gases genutzt werden kann. 
 
Weil die Wirtschaftlichkeit der Anlagen aktuell noch nicht dargestellt werden kann, ist 
ein deutlicher Zubau kurzfristig nicht zu erwarten, wenn nicht frühzeitig die Vorteile 
von PtG für das gesamte Energiesystem erkannt und die politischen Weichen für die 
Weiterentwicklung und Umsetzung der Technologie gestellt werden. 
 
Es gibt Abschätzungen zum Zubaupfad für PtG aus Energiesystemsicht bei verschiede-
nen Randbedingungen. Abschätzungen des PtG-Ausbaupfads nach Anlagengrößen 
und Abschätzungen zum BGA-Bedarf für die CO2-Versorgung von PtG-Anlagen wur-
den noch nicht durchgeführt. Potenzial dafür bieten die in Deutschland Ende 2021 ca. 
9.880 betriebenen BGA mit Vor-Ort-Verstromung und etwa 230 BGA mit Aufberei-
tungstechnologie zur Bereitstellung von Biomethan. Die Biogasanlagen in Deutschland 
haben 2021 rund 33,5 TWh regenerativen Strom und 15,4 TWh extern genutzte Wär-
me produziert und damit ca. 21 Mio. Tonnen CO2 eingespart. (Fachverband Biogas 
2021). Der Anteil von Biogas und Biomethan an der gesamten regenerativen Stromer-
zeugung lag damit bei 13,4 % (Umweltbundesamt 2022). Vor dem Hintergrund der 
aktuellen Rahmenbedingungen und auf Grundlage der letzten Novellierungen des EEG 
steht der Biogas-Sektor allerdings vor erheblichen Herausforderungen. Der Wegfall 
zahlreicher Boni auf den produzierten Strom, die Einführung des sogenannten Maisde-
ckels sowie das seit 2017 auch für Biogasanlagen geltende Ausschreibungsmodell, 
haben die Nachfrage zum Bau neuer Biogasanlagen in den letzten Jahren bereits deut-
lich einbrechen lassen. Zu berücksichtigen ist zudem, dass ohne eine Anschlussförde-
rung bis 2030 rund 50 % der aktuell installierten Anlagenleistung entfallen würde. Ein 
Weiterbetrieb dieser Anlagen in der Post-EEG-Ära erfordert die Anpassung der Be-
triebs- und Anlagenkonzepte sowie die Entwicklung neuer Geschäftsmodelle für die 
Vermarktung der produzierten regenerativen Energie. Der Markt für Speicher- und 
Regelenergie einschließlich PtG bietet hierbei grundsätzlich erhebliches Potenzial, aller-
dings fehlen bislang anlagen- und standortspezifische Daten und Kriterien anhand 
derer die Tragfähigkeit dieser zukünftigen Geschäftsmodelle bewertet werden kann.  
 
In dieser Studie werden die BGA hinsichtlich der Kapazität, Anlagentechnik und Stand-
ort systematisiert, sowie Kriterien für die Eignung zur Methanisierung identifiziert. 
Bisher liegt der Fokus häufig bei der Betrachtung von PtG auf der Wasserstofferzeu-
gung und Einspeisung ins Netz oder der Nutzung an Tankstellen (Grüger 2017, Stade-
mann 2015, Schoof 2015). Außerdem gibt es nur wenige Projekte, die überhaupt eine 
Methanisierungsstufe einsetzen, wie bei der Audi e-Gas-Anlage, dem Projekt BioCat, 
dem Projekt BioPower2Gas im Energiepark Pirmasens-Winzeln, der Pilotanlage der 
Firma MicroPyros in Straubing und den Forschungsanlagen im Store&Go-Projekt, z.B. in 
Falkenhagen (Waldstein 2015, Reuter 2015, Hafenbradl 2015, Dröge 2018, Brotsack 
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2019, Schollenberger et al. 2018). Diese Projekte haben primär das Ziel, die Machbar-
keit der Methanisierung nachzuweisen und den Betrieb zu erproben, aber nicht die 
Kopplung der Methanisierung mit BGA zu untersuchen. Weitere Untersuchungen und 
Studien im Bereich der biologischen Methanisierung fokussieren sich auf die prozessbi-
ologische und/oder technische Optimierung spezifischer Verfahren sowie auf die Be-
trachtung und Bewertung unterschiedlicher verfahrenstechnischer Ansätze unter leis-
tungsbezogenen Aspekten (Vergleich Umsatzraten, Produktgasqualität, Prozessstabili-
tät etc.) (Pacan 2019, Lecker et al. 2017, Zabranska und Pokorna 2018, Strübing et al. 
2018). Diese Studie grenzt sich damit von Demonstrationsanlagen, Forschungsvorha-
ben und Machbarkeitsstudien ab, bei welchen ausschließlich das Ziel der Erprobung 
und Optimierung oder Bewertung einzelner Verfahren verfolgt wird. In diesem Zusam-
menhang gibt es keine Schutzrechte und Schutzrechtsanmeldungen, die der Bearbei-
tung des Projektes oder einer späteren Ergebnisverwertung entgegenstehen.  
 
Das Fraunhofer IEE hat bereits eine PtG-Anlage mit einer BGA verknüpft sowie prak-
tisch untersucht und somit Erfahrungen bei der Kopplung von PtG- und BGA-Anlagen 
erworben. Im Rahmen des Forschungsprojekts der Audi e-Gas-Anlage hat das Fraun-
hofer IEE die technische Verbindung mit der Biogasaufbereitungsanlage (BGAA) umge-
setzt (Schünemeyer et al. 2016). Das PFI konnte mit seinen umfangreichen Erfahrungen 
eine Demonstrationsanlage zur biologischen Methanisierung realisieren, welche an eine 
Biogasanlage gekoppelt ist. Es gibt keine den Projektpartnern bekannten Forschungs-
vorhaben, die die Fragen zur technischen und wirtschaftlichen Bewertung der mögli-
chen potenziellen Konzepte für eine Kombination von verschiedenen bestehenden BGA 
mit PtG-Anlagen untersuchen und beantworten. Damit weist dieses Projekt mit der 
Entwicklung sowie der technischen und wirtschaftlichen Bewertung der Kombinationen 
von PtG und BGA ein Alleinstellungsmerkmal auf. 
 
Diese Studie grenzt sich deutlich von den bisher im Förderprogramm „Energetische 
Biomassenutzung“ geförderten Projekten ab, denn in dieser Studie geht es nicht um 
die Erprobung spezieller Verfahren für die SNG-Erzeugung, wie z.B. in den Forschungs-
projekten dezSNG und Ash-to-Gas oder um die Erprobung von BGA und PtG-Anlagen 
wie im Forschungsprojekt BioPower2Gas. In keinem der geförderten Projekte erfolgt 
eine technische und wirtschaftliche Bewertung der BGA-PtG-Verfahrenskombinationen, 
wie es in der vorliegenden Studie der Fall ist.  
 
Im Gegensatz zur Studie TF Energiewende (TF_Energiewende 2018) wird nicht der 
Forschungsbedarf für einzelne Technologien ermittelt, sondern ein Überblick über die 
Gesamtheit der PtG-BGA-Kombinationen dargestellt und neben den Technologien für 
PtG und BGA die technischen Auswirkungen auf deren Verbindung ermittelt. 
 
Im Gegensatz zu DVGW-Studie (Graf et al. 2014) werden nicht nur ausgewählte Anla-
gengrößen und einzelne Verfahren für die katalytische und biologische Methanisierung 
berücksichtigt. Der Ansatz in dieser Studie besteht in der Berücksichtigung der Kon-
zeptvariantenvielfalt, deren Bewertung und die anschließende Eingrenzung auf die für 
eine spätere Umsetzung geeigneten Konzepte. Am Ende soll abgeschätzt werden, für 
wie viele BGA die entsprechenden Kombinationen umgesetzt werden können. Außer-
dem werden grundlegende Voraussetzungen für die Umsetzung herausgearbeitet und 
die Informationen gezielt an die betroffenen Akteure verbreitet.   
 
In Götz et al. (2016) findet sich eine Übersicht über die SNG-Gestehungskosten ver-
schiedener Studien. Es wurden die verschiedenen Randbedingungen, wie Volllaststun-
den oder Strompreis, aufgelistet, sofern diese Angaben in den Studien verfügbar wa-
ren. In Schiebahn et al. (2015) wurden die Kosten bei verschiedenen Prozesskombinati-
onen aus Elektrolyse und Methanisierung, Einspeisung und Nutzung in Tankstellen 
untersucht, aber die Kosten für die Integration der PtG-Anlage vernachlässigt. Ein wei-
terer Fokus der Kostenbewertung von PtG-Studien richtet sich auf die Auswertung und 
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Prognose der Kostenentwicklung für Elektrolyse- und Methanisierungsanlagen, die im 
Rahmen des Projektes genutzt wurden. 
 
Sowohl für Biomethan als auch SNG aus PtG wurden bisher nur wenige Kostenanaly-
sen angestellt, die auch die Vollkosten der Netzeinspeisung berücksichtigen. Für kleine 
BGAA wurde dies im FNR-Vorhaben „Effiziente Mikro-Biogasaufbereitungsanlagen“ 
(FKZ 22402411) erstmals systematisiert betrachtet.  
 

3.2 Stand der Forschung und Forschungslücke zur Vermark-
tung regenerativer Gase 

Die bisherige Forschung zur Vermarktung regenerativer Gase kann nach zwei Dimensi-
onen kategorisiert werden. Zum einen danach, welche Marktakteure betrachtet wer-
den (Angebots- versus Nachfrageforschung) und zum anderen danach, welches Pro-
dukt im Fokus steht (Biomethan, SNG/PtG, Klimagas): 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Abbildung 3.1: Überblick über relevante Forschungsfelder und die wichtigsten Quellen 
zur Vermarktung erneuerbarer Gase; in grün: im Rahmen des Projekts erarbeitete Bei-
träge 
 
Klimagas-Produkte, also Erdgas-Produkte für die lediglich eine CO2-Kompensation ge-
leistet wird, werden hier nicht weiter berücksichtigt. 
 
Aufgrund der überschaubaren Literatur zur Vermarktung von erneuerbaren Gasen soll 
zunächst die Literatur zur Grünstromforschung gewürdigt werden – hieraus können 
sich wichtige Ableitungen für erneuerbare Gase ergeben: Erzeugung aus Photovoltaik 
und Windkraft (im Gegensatz zu Wasserkraft und Bioenergie), lokale / regionale Pro-
duktion und Vermarktung durch Genossenschaften werden bevorzugt (u.a. Borriello et 
al. 2021, Danne et al. 2021, Herbes et al. 2015, Streimikiene et al. 2019, Oerlemans et 
al. 2016, Sagebiel et al. 2014). Ähnliches gilt für die Angebotsforschung und die For-
schung zu Geschäftsmodellen. Auch hier können erste Hinweise aus der Forschung zu 
regenerativem Strom gewonnen werden (Piterou und Coles 2021, Richter 2012 und 
2013, Nillesen et al. 2014, Bryant et al. 2018).  
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Zur Vermarktung von Biomethan im engeren Sinne gibt es bisher nur wenig Forschung: 
Im Feld zur Nachfrageforschung Biomethan ist die etwas ältere Untersuchung von forsa 
(2012) zu nennen, die u.a. noch starke Wissenslücken zu Biogas bei KonsumentInnen 
offenlegte und Präferenzen für abfallstämmiges Biomethan sowie ein umfangreiches 
Informationsbedürfnis deutlich machte. Ein wichtiger Einflussfaktor auf die Nachfrage 
durch KonsumentInnen und Organisationen ist die soziale Akzeptanz von Biogas (Wüs-
tenhagen et al. 2007). Diese wurde schon häufig untersucht, u.a. von Herbes et al. 
(2014a und 2014b), Soland et al. (2013) oder Bosch und Peyke (2011). Zur stofflichen 
Verwendung von Biomethan im Bereich umweltfreundlicher Verpackungen existiert 
bisher eine Studie, die die Vorbehalte gegenüber Energiepflanzen für Deutschland be-
stätigt, aber auch in Frankreich und den USA negative Wahrnehmungen von Biome-
than im Vergleich zu anderen umweltfreundlichen Verpackungen wie z.B. recycelten 
Materialien, aufzeigt (Herbes et al. 2018). Was bislang fehlt, ist eine nach Anwen-
dungsfeldern (Wärme, Verkehr, stoffliche Nutzung) differenzierte Untersuchung der 
Präferenzen und Zahlungsbereitschaften der Konsumenten, die eine zielgerichtete Ge-
staltung von Produkten und Kommunikation ermöglichen würden. Organisationen als 
Nachfrager wurden bislang kaum untersucht, lediglich Bioraffinerien als Nutzer von 
Biomethan wurden beleuchtet (Hagmann et al. 2018).  
 
Im Feld zur Angebotsforschung zu Biomethan ist die Arbeit von Herbes et al. (2016) zu 
nennen, die sich Biomethantarifen widmet, die an Privathaushalte gerichtet sind. Dort 
wurde deutlich, dass in der Produktpolitik Biomethantarife mit 10% Biomethan domi-
nieren, Biomethan aus Energiepflanzen und Abfall ähnlich häufig angeboten wird, 
Ökolabels kaum genutzt werden und dass die Preissetzung, konkret der von den An-
bietern verlangte Preisaufschlag gegenüber einem reinen Erdgasprodukt, lediglich vom 
Biomethananteil abhängt, aber nicht von positiven Umwelteigenschaften oder Labels, 
die von Konsumenten vermutlich mit Mehrzahlungsbereitschaften honoriert werden. 
Die Arbeit von Herbes et al. (2021) widmet sich ebenfalls dem Angebot von Biome-
than-Tarifen und nimmt einen internationalen Vergleich (UK, Deutschland, Österreich 
und Schweiz) der Biomethan-Angebote sowie der politischen Rahmenbedingungen in 
den Ländern vor. Es zeigt sich, dass die derzeitige Politik in allen vier untersuchten Län-
dern der Verwendung von Biomethan zur Stromerzeugung und im Verkehr eindeutig 
den Vorrang gibt, während der Wärmemarkt weitgehend unreguliert bleibt. Ge-
schäftsmodelle zu Biomethan wurden bisher kaum untersucht. Budzianowski und Bro-
dacka (2017) nennen als mögliche Erlöskomponenten Erlöse aus der Verstromung in 
Peakzeiten und aus der Bereitstellung von Systemdienstleistungen (Regelenergie) in 
Verbindung mit der Speicherung von Biomethan. Auch der Verkauf von Biomethan an 
Unternehmen wird genannt, es bleibt aber unklar, wie bei diesen eine Mehrzahlungs-
bereitschaft gegenüber Erdgas erzielt werden soll. Karlsson et al. (2017) identifizierten 
Erfolgsfaktoren für ein Geschäftsmodell für Biomethan im Kraftstoffsektor, allerdings 
ohne nähere Beleuchtung der Nachfrageseite.  
 
Im Feld Angebotsforschung SNG/PtG wurden bereits mögliche Geschäftsmodelle un-
tersucht. Hinsichtlich der Vermarktung erwähnen Tichler et al. (2014) zwar, dass Che-
mieunternehmen mittels PtG neue chemische Produkte anbieten könnten, detaillieren 
dies aber nicht weiter hinsichtlich des Erlösmodells. Gleiches gilt für ein Modell der 
autarken Energieversorgung für Haushalte. Viele Beiträge, obwohl vielfach unter dem 
Label „Business Model“, beschäftigen sich lediglich mit Kostenvergleichen und der 
Integration von PtG in bestehende industrielle Anlagen, die z.B. CO2 erzeugen (bspw. 
Götz et al. 2016, Parra und Patel 2016, Parra et al. 2017, Tsupari et al. 2016, Breyer at 
al. 2015 oder Chiuta et al. 2016). Der Schwerpunkt liegt bisher also eher auf institutio-
nellen Akteuren, die die PtG-Anlage einsetzen, nicht auf Abnehmern des mittels PtG 
erzeugten Gases. 
 
Im Feld Nachfrageforschung SNG/PtG gab es bislang keine Forschung. Mit den beiden 
auf Projektdaten basierenden Publikationen (in grün hervorgehoben) von Rilling und 
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Herbes (2022) und Rilling et al. (2023, aktuell in der Begutachtung) konnten im Rah-
men des Projekts zentrale Lücken in der bestehenden Forschung geschlossen werden. 
Sie verdeutlichen (auch im Hinblick auf Biomethan-Nachfrage), dass der Markt für er-
neuerbare Gase noch stark von Unwissenheit geprägt ist. Vorbehalte ggü. Bio-
gas/Biomethan, insbesondere aus Energiepflanzen, scheinen abgeflacht zu sein. Im 
direkten Vergleich bevorzugen KonsumentInnen Biomethan eindeutig ggü. SNG (sh. 
hierzu auch Kapitel 9).  
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4   
Übersicht über mögliche BGA-PtG-Konzepte und Aus-
wahl der technologisch geeignetsten Konzepte 

Da es eine Vielzahl der möglichen Konzeptvariationen zur Kopplung von BGA, BGAA 
und PtG-Anlagen gibt, ist es das Ziel dieses Kapitels, einen Überblick und eine Systema-
tisierung der theoretisch möglichen Konzeptvariationen zu schaffen. Dazu werden 
zuerst die im Projekt zu betrachtenden relevanten Verfahren für die katalytische und 
biologische Methanisierung, die verschiedenen BGA und BGAA sowie die Bereitstel-
lungswege dargestellt und abgegrenzt. Bei den (in der Praxis befindlichen) BGA erfolgt 
eine Differenzierung nach Größe, Substrateinsatz (Nachwachsende Rohstoffe (NawaRo) 
oder Abfall- und Reststoffe), Gaszusammensetzung, Aufbereitungsverfahren (bei 
BGAA) und weiteren technischen Parametern. 
Es werden spezifische Unterschiede der Verfahren, die bei der Bewertung der Kombina-
tion von BGA mit PtG-Anlagen relevant sein könnten, herausgearbeitet.   
 
Danach werden die Konzeptvarianten dargestellt und diese danach systematisiert. 
Damit erfolgt die technische Bewertung dieser Konzepte und die Auswahl der geeig-
netsten Konzepte wird vorbereitet.  
 
 

4.1 Biogasanlagen und Biogasaufbereitungsanlagen (PFI) 

Auf Basis aktueller Zahlen wurden Ende 2021 in Deutschland rund 9880 Biogasanlagen 
mit einer installierten elektrischen Leistung von ca. 5930 MW betrieben (Fachverband 
Biogas 2021). Die arbeitsrelevante elektrische Leistung (exklusive Überbauung) liegt bei 
3836 MW und resultiert in einer Bruttostromproduktion, bezogen auf 2021, von 33,5 
TWh. Bei der Betrachtung der regionalen Verteilung stechen weiterhin Bayern und 
Niedersachsen hervor. Etwa 45 % des Anlagenbestandes sowie 48 % der installierten 
Leistung entfallen auf diese beiden Bundesländer. Betrachtet man den Anlagenbestand 
im Verhältnis zur Wohnbevölkerung liegen die norddeutschen Bundesländer Schleswig-
Holstein und Mecklenburg-Vorpommern an der Spitze (> 30 Anlagen und >15 MWel je 
100.000 Einwohner). Auch in Bezug auf die durchschnittliche Anlagengröße zeigt sich 
ein deutliches Nord-Süd-Gefälle. Während in Niedersachsen die durchschnittliche instal-
lierte elektrische Leistung je Anlage bei über 800 KW liegt, erreichen Baden-
Württemberg und Bayern jeweils nur Durchschnittswerte von rund 500 KW.  
 
Der jährliche Nettozubau von neuen Biogasanlagen, der in den Jahren 2009-2011 noch 
bei über 1000 Anlagen pro Jahr lag, hat sich seit 2014 drastisch reduziert (100 bis ma-
ximal 200 Anlagen pro Jahr). Ursächlich sind verschiedene Novellierungen des EEG seit 
2012, welche in der Summe eine deutliche Verringerung der Einspeisevergütung zur 
Folge hatten. Für 2022 wird seitens des Fachverbandes Biogas ein Nettozubau von 109 
Anlagen prognostiziert (138 Anlagen in 2021). Ähnlich stellt sich auch die Situation bei 
den Biomethaneinspeise-Anlagen dar. Nach einer sehr dynamischen Entwicklung zwi-
schen 2007 und 2015 mit einem Zubau von insgesamt 200 Anlagen mit einer sum-
mierten Einspeisekapazität von rund 120.000 mN

3/h, ist der Neubau seither stark rück-
läufig. Aktuell sind deutschlandweit rund 232 Anlagen mit einer Gesamteinspeisekapa-
zität von ca. 147.000 mN

3/h in Betrieb (Dena 2021). Im Hinblick auf die weitere Ent-
wicklung des Anlagenbestandes ist zu berücksichtigen, dass bis 2030 rund 5000 Be-
standsanlagen mit einer installierten elektrischen Leistung von ca. 2300 MW aus den 
Vergütungsstrukturen des bei der Inbetriebnahme gültigen EEG herausfallen werden 
(eigene Berechnungen). 
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Im Hinblick auf die Analyse und Bewertung von Power-to-Gas Konzepten für Bestands-
anlagen ist zunächst die Differenzierung nach Größe bzw. Leistung von Bedeutung. 
Hintergrund ist, dass die notwendigen Basis-Investitionen für PtG und Methanisierung 
bei Bestandsanlagen im unteren Leistungsbereich (< 150 kWel ggf. < 300 kWel) auf-
grund von Skaleneffekten voraussichtlich schwerer refinanzierbar sein werden. Je nach 
Quelle, Bezugsjahr und Bezugsgröße entfallen auf den Leistungsbereich < 75 kWel zwi-
schen 420 (nur Kleingülleanlagen nach EEG, Bezugsjahr 2018 (MakroBiogas 2018)) und 
700 Anlagen (alle Anlagen, Bezugsjahr 2017 (Daniel-Gromke 2019, DBFZ Report 30 
2017)). Weitere rund 900 Anlagen entfallen auf den Bereich bis 150 kWel. Mit rund 
4500 Anlagen liegen die meisten Anlagen im mittleren Größenbereich von 150 – 500 
kW. Weitere rund 22 % der Anlagen (bzw. ~1800) liegen im Bereich 500 – 1000 kW 
und rund 6 % bzw. 500 Anlagen > 1 MW. Auf der Grundlage der Anzahl der Anlagen 
in den Leistungsklassen, einer angenommenen maximalen Betriebsstundenanzahl (Voll-
last) von 8000/a und einen effektiven elektrischen Wirkungsgrad von 38 % lassen sich 
die Rohbiogas- und CO2-Potenziale (bei angenommenen 52 % Methangehalt im Bio-
gas) wie folgt abschätzen (Tabelle 4.1). 

Tabelle 4.1: Rohbiogas-Potenziale nach Leistungsklassen (Bezugsgröße 4.380 MW Ge-
samtleistung Anlangen, 2017). 

 
Auf dieser Grundlage stehen theoretisch rund 7,5 Mrd. m3 CO2 für eine Methanisie-
rung zur Verfügung, hiervon entfallen etwa 50 % auf Anlagen mit mehr als 500 kW 
elektrischer Leistung.  
 
Neben der Klassifizierung nach Größe und Leistung ist der Substrateinsatz ein weiterer 
wichtiger Faktor für die Beurteilung des Anlagenbestandes. Einerseits haben die Ein-
satzsubstrate Einfluss auf den Methangehalt des produzierten Rohbiogases, anderer-
seits haben Preise und Verfügbarkeit der Ausgangsubstrate unter Post-EEG Bedingun-
gen erheblichen Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit. In Bezug auf den aktuellen Anla-
genbestand basiert die Biogaserzeugung nach wie vor stark auf dem Einsatz von soge-
nannten NawaRo. Massenbezogen haben diese einen Anteil von rund 49 % am ge-
samten Substrateinsatz (DBFZ Report 30 2017). Weitere rund 45 % entfallen auf tieri-
sche Exkremente. Rest- und Abfallstoffe sind mit einem Anteil von knapp 7 % von 
geringer Bedeutung. Energiebezogen liegt der Anteil der NawaRo mit über 75 % an 
der Gesamterzeugung noch mal deutlich höher. Mit Blick auf die Anbauflächen für die 
Biogaserzeugung wird deutlich, dass die Maissilage weiterhin das mit Abstand wich-
tigste Einsatzsubstrat darstellt (Abbildung 4.1). 
 
 
 

Leistungsklasse Summe der Installierten 
Leistung 

Rohbiogas / CO2-Potenzial 
[Mio. m³] 

< 150 kW ca. 120 MW 480 / 230 

150 – 500 kW ca. 1800 MW 7.200 / 3.500 

500 – 1000 kW ca. 1800 MW 7.200 / 3.500 

> 1000 kW ca. 650 MW 2.600 / 1.250 
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Abbildung 4.1: Anbauflächen für die Biogaserzeugung 2020 (Quelle: Fachverband Bio-
gas) 
 
Mehr als 70 % bzw. rund 0,94 Mio. ha entfallen auf den Anbau von Mais, weitere 
0,275 Mio. ha auf weitere Energiepflanzen (Körnergetreide, Getreide-GPS) (Fachver-
band Biogas 2021).    
 
 

4.2 Verfahren der katalytischen Methanisierung (IEE)  

4.2.1 Hintergrund und Stand zur katalytischen Methanisierung 

Im Gegensatz zu biologischen Verfahren bei denen Mirkoorganismen eingesetzt wer-
den, wird bei katalytischen Verfahren der Methanisierung die Reaktion durch chemi-
sche Katalysatoren unterstützt.  
 
Für die katalytische Methanisierung gibt es mehrere Verfahren (Festbettreaktoren, Wir-
belschichtreaktoren, Wabenreaktoren, Drei-Phasen-Reaktoren oder Mikrokanalreakto-
ren), die sich in unterschiedlichen Entwicklungsständen (Technology Readiness Level 
=TRL) befinden. Diese unterscheiden sich nicht nur bezüglich des eingesetzten Reak-
tors, sondern auch z.B. bezüglich Betriebsdruck und -temperatur, die einen Einfluss auf 
die BGA-PtG-Konzepte haben (z.B. für die notwendige Biogaskompression).  
 
Bajohr et al. haben eine Übersicht von verschiedenen Reaktortypen erstellt, die die 
Grundlagen für heutige Forschungswege und kommerzielle Anwendungen gelegt ha-
ben. (Bajohr et al. 2011) 

Tabelle 4.2: Auswahl typischer Vertreter der unterschiedlichen Konzepte zur Methani-
sierung. 

 
 
Die katalytische Methanisierung ist eine hoch exotherme Reaktion. Sie läuft üblicher-
weise bei Temperaturen von 200 - 750 °C und bei Drücken von 4 - 80 bar ab (abhän-
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gig vom eingesetzten Reaktorkonzept). Die optimalen Druck- und Temperaturbereiche 
werden aber durch den verwendeten Reaktortyp und Katalysator charakterisiert. 
(Schmidt et al. 2018)  
Aufgrund des stark exothermen Charakters der Reaktion stellt die Wärmeabfuhr und -
Kontrolle eine wichtige Herausforderung dar. Lokale Hotspots im Reaktor sollten ver-
mieden werden, da dies zu unerwünschten, höherwertigen Kohlenwasserstoffen führt 
und eine lokale hohe Abnutzung entsteht. 
 
Die thermochemische Konversion erfolgt mittels heterogener Katalyse in der Gasphase. 
(Sauer et al. 2015; Held et al. 2020; Bergk et al. Juni 2016) Die Effizienz der katalyti-
schen Methanisierung beträgt maximal 83 % bezogen auf den Heizwert von Wasser-
stoff. Reale Wirkungsgrade von Methanisierungsprozessen und -reaktoren liegen im 
Bereich zwischen 70 % und 83 %. Die Abwärme besitzt ein hohes Temperaturniveau 
(200 bis 550 °C) und kann somit vielseitig verwendet werden. (Grond et al. 2013) Zur 
Methanisierung bedarf es wirksamer und effizienter Katalysatoren. Außerdem benötigt 
der Katalysator eine hohe thermische Stabilität. Häufig verwendete Katalysatoren sind 
Nickel, Palladium, Eisen, Kupfer, Ruthenium, Rhodium Mangan und Cobalt (Schmidt et 
al. 2018).  
 
Die gängigste Technologie für die Methanisierung sind Festbettreaktoren. Festbettreak-
toren sind eine ausgereifte Technologie mit einem TRL von 7-9 und auf dem Markt 
verfügbar. Alternative Reaktorkonzepte sind Wirbelschicht- (TRL: 6-7), Drei-Phasen- 
(TRL: 4-5) und Mikrokanalreaktoren (TRL: 4-5). (Rönsch et al. 2016; Schmidt et al. 
2018).  
 
In Europa existieren laut Wulf et al. 30 aktive PtG-Projekte mit katalytischer Methanisie-
rung, etwa doppelt so viele wie die 16 biologische Anlagen (Wulf et al. 2020). Die ak-
tuell an Methanisierungsanlagen angeschlossene, installierte Elektrolyseleistung beträgt 
14,5 MW (Thema et al. 2019). Mit zukünftigen Projekten sollen 19 MW Elektrolyseleis-
tung an biologische und 122 MW an katalytische Methanisierungsanlagen (Wulf et al. 
2020) angeschlossen werden, wodurch sich das Verhältnis noch mehr in Richtung des 
katalytischen Pfades verschieben wird. 
 
Die größte Anlage in Deutschland mit katalytischer Methanisierung ist die „Audi-e-Gas-
Anlage“ in Werlte mit einem Festbettreaktor und einer elektrischen Leistung von 6,3 
MWel und einer SNG-Produktion von über 300 mN

3/h. (Akertek et al. 2017; Rönsch et 
al. 2016) Die Pilotanlage „WindGas Falkenhagen“ mit Wabenreaktor mit einer äquiva-
lenten Leistung von 1 MWel wurde in 2018 in Betrieb genommen und produziert bis zu 
57 mN

3/h (Mörs et al. 2017, Schlautmann et al. 2021).  
 
Im Folgenden werden einzelne Reaktortypen detaillierter beschrieben.  
 
 
4.2.2 Festbettreaktoren 

Festbettreaktoren werden seit langer Zeit in der chemischen Industrie eingesetzt und 
sind dementsprechend technisch weit ausgereift (Schmidt et al. 2018). 
 
Der Katalysator wird hierbei als feste Schüttung eingebracht. Das Eduktgas durchströmt 
die Festkörper und wird dabei zu Methan umgesetzt. Grundsätzlich können die Reakti-
onen isotherm, adiabatisch oder polytrop betrieben werden (Graf et al. 2014), meist 
jedoch adiabatisch. Durch die stark exotherme Reaktion wird dabei jedoch der optimale 
Betriebstemperaturbereich überschritten. Um ein thermodynamisches Gleichgewicht zu 
halten, werden meist mehrere Festbettreaktoren mit Kühlungsstufen hintereinanderge-
schaltet, siehe Abbildung 4.2.  
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Abbildung 4.2: Kaskadierende Festbettreaktoren mit Zwischenkühlung  
 
Für die Optimierung von Umsatzraten und Verweilzeit werden die einzelnen Reaktoren 
auf unterschiedliche Temperaturniveaus eingestellt. Die thermische Kontrolle des Pro-
zesses kann durch kinetische Limitierung des Umsatzes, Dampfmoderation oder Gas-
rückführung erreicht werden (Schmidt et al. 2018).  
 
Vorteile: Vorteilhaft sind im Besonderen die hohen Reaktionsgeschwindigkeiten, eine 
geringe mechanische Belastung und einfache Katalysatorhandhabung. Der Betriebsbe-
reich kann in Bezug auf Druck und Temperatur weit eingestellt werden und die Anlage 
kann einfach skaliert werden (Schmidt et al. 2018). 
 
Nachteile: Problematisch ist die Wärmeabfuhr aus der Katalysatorschüttung. Da diese 
bei einer einfachen Ausführung nur über die Wand erreicht wird, können im Schüt-
tungsinneren Temperaturspitzen auftreten, sogenannte Hotspots (Schmidt et al. 2018). 
Der maximale Stoffdurchsatz wird durch die Größe der Katalysatorpartikel begrenzt. 
Das Anlagenkonzept ist nur sehr gering flexibel bezüglich Laständerungen. Dies ist im 
Hinblick auf eine dynamische Betriebsführung entsprechend den volatilen Energieer-
zeugern problematisch. Durch die Aneinanderreihung mehrerer Reaktoren entstehen 
höhere Investitionskosten.  
 
Forschungsbedarf: Das Problem der Wärmeabfuhr wird in verschiedenen nachfolgend 
betrachteten Verfahren durch Kleinststrukturen optimiert. Im Hinblick auf einen zu-
künftigen intermittierenden Betrieb muss auch die Temperaturhaltung im Standby be-
trachtet werden (Schmidt et al. 2018). 
 
Weitere Festbett-Reaktoren 
 
Rohrbündelreaktor 
Statt eines Reaktorblocks werden viele kleine Rohre parallel angeordnet, die von einem 
Medium umflossen werden, um die Wärme abzuführen. Diese polytrope Betriebsweise 
ermöglicht eine höhere Lebensdauer des Systems. Gleichzeitig sind sie jedoch kostenin-
tensiv und komplex. (Adryan und Hoogestraat 2020)  
 
Hordenreaktor 
Hierbei werden wie bei der Hintereinanderschaltung verschiedene adiabate Stufen mit 
Zwischenkühlung realisiert, hierbei jedoch innerhalb eines Reaktors. Die Reaktion ist 
über weite Bereiche gut regelbar und stabil gegenüber der Veränderung von Betriebs-
parametern. Ein Anwendungsprojekt ist den AutorInnen jedoch nicht bekannt. 
 
 
4.2.3 Wirbelschichtreaktoren 

Die Übergänge von einem Fest- über ein Schwebe- hin zu einem Wirbelbett sind flie-
ßend. Durch das Durchströmen der Prozessgase werden die feinkörnigen Katalysator-
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partikel fluidisiert. Die Schüttung mit den Katalysatoren hebt ab und wird im Reaktor 
herumgewirbelt. Durch diese konstante Durchmischung kommen die Katalysatoren 
häufig mit dem Prozessgas in Kontakt und können dieses umsetzen. Die Wärmeabfuhr 
erfolgt über einen Wärmetauscher, wodurch eine isotherme Betriebsführung erreicht 
werden kann. Abbildung 4.3 zeigt einen Wirbelschichtreaktor mit interner Kühlung. 

 

Abbildung 4.3: Wirbelschichtreaktor mit interner Kühlung  
 
Vorteile: Der praktisch isotherme Betrieb ermöglicht optimale Reaktionsbedingungen. 
Der technische Aufwand ist gering und der Katalysator kann im Betrieb ausgetauscht 
werden. Weiterhin ließe sich bereits mit einer einzigen Anlage eine ausreichend hohe 
Gasqualität erreichen, was kostensenkend wirkt. 
 
Nachteile: Aufgrund der Reibung der festen Stoffe an den Reaktorwänden erodiert der 
Reaktor und der Feststoff wird abgerieben. Es kann zu Blasenbildung kommen, 
wodurch die Gase nicht vollständig umgesetzt werden. 
 
 
4.2.4 Wabenreaktor 

Der Wabenreaktor, siehe Abbildung 4.4, kann als eine spezielle Form eines Mikroreak-
tors gesehen werden. Die Wabenstruktur ist im Auto-Katalysator erprobt und wurde 
am KIT im Rahmen des Store&GO Projekts für die Methanisierung optimiert. Er besteht 
aus einem doppelwandigen Rohr, das im Gegenstrom mit einem Wärmeträgeröl tem-
periert wird. Im Innenrohr sind mehrere, mit Katalysator beschichtete Wabenkörper in 
Reihe geschaltet (Schollenberger 2013; Schollenberger et al. 2018). Die größte Metha-
nisierungsanlage mit Wabenreaktor steht in Falkenhagen mit einer Leistung von 576 
kW SNG Output. (Schlautmann et al. 2021) 
 
Vorteile: Metallische Wabenkörper haben eine hohe Wärmeleitfähigkeit, wodurch die 
Entstehung von Hotspots vermieden wird. Zur Maximierung der Leitfähigkeit könnten 
Kupferwaben genutzt werden. Durch die Geometrie des Wabenkörpers kann die Reak-
tionswärme schnell und einfach abgeführt werden. 
 
Durch die hohe Katalysatoroberfläche kann CO2 fast vollständig umgesetzt werden 
(Wolf 2011). Wolf und Schollenberger untersuchten den Druckverlust im Vergleich zu 
Festbettreaktoren und stellten einen um 2-3 Größenordnungen geringeren Verlust fest 
(Wolf 2011; Schollenberger 2013). Dies ermöglicht wesentlich geringere Betriebsdrücke 
des Prozessgases und damit eine Verbesserung des Wirkungsgrades. 
 
Nachteile: Da der Katalysator direkt auf die Wabenstruktur aufgetragen wird, lässt er 
sich bei Deaktivierung nicht austauschen, weshalb der ganze Reaktor entsorgt werden 
muss. Die Herstellung selbst ist bereits aufwändig und kostenintensiv.  
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Abbildung 4.4: Schnitt durch Wabenreaktor (links), Foto von Wabenreaktoren (rechts) 
(Schollenberger et al. 2018; Gorre 29.06.2018) 
 
 
4.2.5 Drei-Phasen-Reaktor 

Der Drei-Phasen-Reaktor kann als Weiterentwicklung eines Wirbelschichtreaktors be-
trachtet werden. Der Katalysator wird in einem Fluid suspendiert, was eine effiziente 
Wärmeabfuhr und Temperaturkontrolle ermöglicht. Die aufsteigenden Gasblasen sor-
gen für die Durchmischung, wodurch weder ein Gebläse noch ein Rührer nötig sind. 
Die Flüssigkeit am Kopf des Reaktors wird abgezogen, mit Wärmetauschern abgekühlt 
und wieder zurückgeführt. 

 

Abbildung 4.5: Vereinfachtes Fließschema der Methanisierung im Drei-Phasen-Reaktor 
(Götz 2014) 
 
Vorteile: Effiziente Wärmeabfuhr, Vermeidung von Hotspots, hohe spezifische Wärme-
kapazität, geringe Konzentrationsgradienten ermöglichen hohe Lastwechselraten, ein-
fache Katalysatorhandhabung. 
 
Nachteile: Langsamer Stoffdurchsatz (gas-flüssig). Weiterhin ist das Konzept bislang 
wenig erprobt und kann somit noch nicht großtechnisch eingesetzt werden. 
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4.2.6 Mikrokanal/Mikrostruktur-Reaktoren 

Die Grundlagen für Mikrokanal-Reaktoren wurden bereits vor 20 Jahren gelegt. Ehrfeld 
et al. stellten die Möglichkeiten dieses Reaktortyps für eine Bandbreite an Anwen-
dungsfällen vor, darunter auch den Einsatz im Energiesektor (Ehrfeld et al. 2000). Hier-
bei wurde jedoch nur die Spaltung von Methan zur Erzeugung von Wasserstoff be-
trachtet, also der umgekehrte Anwendungsfall gegenüber der vorliegenden Ausarbei-
tung. Hessel et al. charakterisierten darauf aufbauend Mikroreaktoren, die für entspre-
chende Prozesse genutzt werden können (Hessel et al. 2004). Brooks et al. entwickel-
ten 2007 einen Mikroreaktor konkret zur Anwendung im Sabatier-Prozess zur Metha-
nisierung (Brooks et al. 2007), eigentlich als Möglichkeit der Energienutzung auf dem 
Mars.  
 
Nach der DIN EN ISO 10991 können alle Reaktoren mit inneren Geometrien im Bereich 
von Mikrometern bis zu wenigen Millimetern als Mikroreaktoren betrachtet werden. 
Folglich fallen darunter neben Mikrokanalreaktoren auch Monolith und Waben-
Reaktoren.  
 
Der wesentliche Unterschied zwischen einem Mikrokanal- zum Festbettreaktor besteht, 
neben dem trivialen Größenunterschied, in der Aufbringung des Katalysators. Die feste 
Schüttung des Festbetts wird durch eine aus der Autoindustrie bewährte Technik der 
sog. „Washcoat“ ersetzt. Diese besteht aus Trägermaterial und Katalysator und wird 
fest auf die Innenwände der einzelnen Kanäle aufgebracht. Dies verringert den Druck-
verlust und ermöglicht höhere Reaktionsgeschwindigkeiten.  
 
Vorteile: Die Reaktoren zeichnen sich durch eine hohe Wärmeleitfähigkeit und Tempe-
raturkontrolle aus und können die Reaktionswärme dadurch effizient abführen. Dies 
führt wiederum zu einer erhöhten Stabilität und verminderter Deaktivierung des Kataly-
sators. Hohe Raumgeschwindigkeiten und eine laminare Strömung können durch ein 
vorteilhaftes Oberfläche/Volumen Verhältnis erreicht werden (Engelbrecht 2017).  
 
Nachteile: Im Gegensatz zu Festbettreaktoren sind Mikroreaktoren kommerziell kaum 
in Anwendung und damit technisch weniger erprobt. Da der Katalysator direkt auf die 
Kanäle aufgetragen wird, lässt er sich bei Deaktivierung nicht austauschen, weshalb der 
ganze Reaktor ausgetauscht werden muss. 
 
 
4.2.7 Zusammenfassung Vor-/Nachteile 

Vor-/Nachteile, Entwicklungsstatus und Forschungsbedarf haben Rönsch et al. für adia-
batische und gekühlte Festbettreaktoren, Mikroreaktoren, Wirbelschicht und Drei-
Phasen-Reaktoren miteinander verglichen (Rönsch et al. 2016): 

Tabelle 4.3: Vergleich von verschiedenen Methanisierungskonzepten (Rönsch et al. 
2016) 
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4.3 Verfahren der biologischen Methanisierung (PFI) 

Grundlage für den Prozess der biologischen Methanisierung bildet die Fähigkeit der 
methanogenen Archaebakterien aus Wasserstoff und Kohlendioxid Methan zu bilden 
(Ferry 1993). Dieser Prozess bildet auch die Basis für die Biogaserzeugung in klassischen 
Biogasanlagen. Allerdings sind hier, aufgrund der gemischten Biozönose und der ver-
fahrenstechnischen Auslegung der Fermenter auf die Vergärung von Pflanzenmaterial, 
die spezifischen Methanbildungsraten mit 0,05 – 0,1 m3/h je m3 Reaktorvolumen sehr 
niedrig (FNR 2010). Die Forschungs- und Entwicklungsarbeiten zur biologischen Me-
thanisierung konzentrieren sich daher vorwiegend auf ex-situ Verfahren mit speziellen 
Reaktorkonzepten. Im Hinblick auf das Temperaturspektrum stehen zunehmend ther-
mophile Fermentationsbedingungen (50-70 °C) im Fokus der Untersuchungen. Studien 
belegen, dass ausgewählte thermophile Stämme deutlich höhere spezifische Methan-
bildungsraten aufweisen als mesophile Stämme (Peillex et al. 1988, Rittmann et al. 
2012). Neben Temperatur- und Wachstumsbedingungen spielen das Reaktordesign 
und Verfahrenskonzept eine wichtige Rolle in Bezug auf die Leistungsfähigkeit der 
biologischen Methanisierung. Untersuchungen belegen einen deutlich positiven Effekt 
durch den Einsatz von Druck-Reaktoren (Vega et al. 1990, Klasson et al. 1991). Durch 
die Komprimierung der gasförmigen Substrate wird das Nährstoffangebot im Reaktor-
raum erhöht und parallel der Stoffaustausch zwischen Gas- und Flüssigphase erleich-
tert. Da die Wasserstoffaufnahme durch die Organismen einen wesentlichen limitieren-
den Faktor darstellt, ist die Gasverteilung im Reaktor ein weiterer zentraler Aspekt. Im 
Labormaßstab wurden bislang hauptsächlich Rührkesselreaktoren mit hohen Drehfre-
quenzen, Festbett- und Membranreaktoren untersucht. Die erzielten Methanprodukti-
onsraten bewegen sich, in Abhängigkeit von verfahrenstechnischen Parametern sowie 
den eingesetzten Mikroorganismen, in einem sehr breiten Spektrum zwischen 0,05 und 
> 5 m3/m3*h (siehe Tabelle 4.4).  

Tabelle 4.4: Methanproduktivität in Abhängigkeit von Reaktordesign und Einsatzstäm-
men 

* Methanproduktion pro h je m3 Reaktorvolumen 
 
Im Hinblick auf die im Labormaßstab erzielten Maximalwerte von z.T. > 5 m3/m3*h ist 
allerdings zu berücksichtigen, dass diese Werte in der Regel bei einem unvollständigen 
Wasserstoffumsatz erzielt wurden. Bei Versuchen im Pilot- oder Demonstrationsmaß-
stab (> 1 m3 Reaktorvolumen) und unter Einhaltung der für eine Einspeisung notwen-

Reaktor- 
design 

Produktivität* 
[m³/m³ *h] 

Temp. 
[°C] 

Einsatzstamm Quelle 

Rührkessel 7,7 65 
Methanothermobacter 

marburgensis 
(Rittmann et 

al. 2012) 

Rührkessel 6,6 60 
Methanobacterium thermo-

autotrophicum 
(Schill et al. 

1999) 

Rührkessel 3,2 65 
Methanococcus thermo-

lithotrophicus 
(Peillex et al. 

1988) 

Festbett 5,2 65 
Methanobacterium thermo-

autotrophicum 
(Jee et al. 

1988) 

Festbett 0,3 55 Mischkultur (Gülle) 
(Bugante et 

al. 1989) 

Rieselstrom 0,05 37 Mischkultur (Klärschlamm) 
(Burckhardt 
und Busch 

2013) 

Membran 2,7 65 
Methanobacterium thermo-

autotrophicum 
(Yano et al. 

1991) 



Fraunhofer IEE  (BGA-PtG)2  Partner PFI und HfWU  28 | 177

 

 

Übersicht über mögliche BGA-

PtG-Konzepte und Auswahl der 

technologisch geeignetsten 

Konzepte 

 
 
 

digen Produktgasqualitäten (> 95 % Methangehalt) liegen die Methanproduktionsra-
ten nach derzeitigem Kenntnisstand bei maximal 3 m3/m3*h.  
 
In der Praxis bzw. bei laufenden Demonstrationsvorhaben werden sowohl Druck-
Rührkesselreaktoren (MicrobEnergy, Schwandorf) als auch Druck-Rieselbettreaktoren 
(PFI, Pirmasens Winzeln) eingesetzt. Beim Einsatz von Rührkesselfermentern ist der 
relativ hohe Energiebedarf, aufgrund der notwendigen hohen Drehfrequenzen der 
Rührwerke von bis zu 1200 upm, zu berücksichtigen. Untersuchungen im Labor- und 
Pilotmaßstab ergaben einen spezifischen Strombedarf von ca. 1 kWh je m3 Methan 
(Graf et al. 2014). Rieselbett- bzw. Rieselstromreaktoren haben in der Regel einen deut-
lich niedrigeren Strombedarf, allerdings werden verfahrensbedingt größere Reaktorvo-
lumina benötigt. Im Demonstrationsmaßstab werden allerdings auch verschiedene 
drucklose Verfahren eingesetzt, auch hier kommen sowohl Rührkessel- als auch Riesel-
bettverfahren zum Einsatz (Gicon, Cottbus; Micropyros Straubing). Den deutlich niedri-
geren spezifischen Methanbildungsraten (0,4-0,8 m3/m3*h) stehen niedrigere Investiti-
onskosten für die Reaktoren gegenüber. Neben den dargestellten ex-situ-Verfahren 
(Methanisierung in separaten Reaktoren) wird noch der technische Ansatz der in-situ 
Methanisierung verfolgt. Hierbei wird der Wasserstoff direkt in einen Biogasreaktor 
eingebracht. Der Vorteil dieses Ansatzes besteht in den deutlich niedrigeren Investiti-
onskosten da keine zusätzlichen Reaktoren benötigt werden. Allerdings sind die Um-
satzgeschwindigkeiten durch die CO2-Bereitstellung der Biogasanlage begrenzt (d.h. in 
der Regel <0,1 m3/h) und die Methangehalte im Produktgas erreichen keine Einspeise-
qualität (ca. 75 % bei NawaRo-Input; (Götz et al. 2014)). 
 
Wesentliche Kennzahlen und verfahrenstechnische Rahmenparameter der verschiede-
nen Verfahrensansätze der biologischen Methanisierung sind in der nachfolgenden 
Tabelle 4.5 zusammengestellt. Die ex-situ- Verfahren unterscheiden sich einerseits im 
Temperaturregime (mesophil vs. thermophil) und andererseits im Reaktorkonzept. Auf 
Basis der vorliegenden Recherchedaten ist die thermophile Fahrweise unter Druck auf-
grund der signifikant höheren spezifischen Methanbildungsraten gegenüber der meso-
philen und/oder drucklosen Fahrweise deutlich im Vorteil. In Bezug auf die Reaktorkon-
zepte zeigen sich vergleichbare spezifische Methanbildungsraten (in Bezug auf das 
Medienvolumen) bei Rührkessel- und Rieselstromverfahren. Bei Letzteren sind allerdings 
deutlich größere Bruttovolumina der Reaktoren notwendig da nur etwa 20-30 % des 
Volumens mediengefüllt ist. Demgegenüber steht die Möglichkeit einer flexibleren 
Fahrweise da der nicht mediengefüllte Reaktorraum als temporärer zusätzlicher Gas-
speicher zur Verfügung steht. Darüber hinaus ist aufgrund fehlender Rührwerke von 
einem niedrigeren Energiebedarf auszugehen.  
 
In-situ-Verfahren erscheinen zunächst als attraktive Alternative da keine zusätzlichen 
Methanisierungsreaktoren benötigt werden. Allerdings ergeben sich im Hinblick auf die 
praktische Umsetzungsbarkeit sowie Nutzungsoptionen des Produktgases verschiedene 
Fragestellungen. So ist unklar ob bei Bestandsanlagen eine Zuführung großer Mengen 
Wasserstoff in den Fermenter unter verfahrens- und sicherheitstechnischen Gesichts-
punkten umsetzbar ist. Darüber hinaus stellt sich die Frage inwieweit das aufbereitete 
Biogas bei Methangehalten von in der Regel < 80 % über eine BHKW-Nutzung hinaus 
nutz- und vermarktbar ist.  
 
Ein grundsätzlicher Vorteil aller analysierten Verfahren der biologischen Methanisierung 
ist die Möglichkeit der direkten Nutzung von Rohbiogas. Dadurch entfallen vorgelager-
te Verfahren der Gasaufbereitung und Gasreinigung. Weiterhin sind die spezifischen, 
der Methanisierung zuzuordnenden, verfahrens- und sicherheitstechnischen Standort-
voraussetzungen für eine Anbindung an Bestandsanlagen relativ gering (niedrige Ver-
fahrenstemperaturen bis max. 70 °C, niedriger Druckbereich bis max. PN10). Eine ver-
fahrenstechnisch und wirtschaftlich aussichtsreichste Variante erscheint die direkte 
Anbindung an mittlere Größenklassen mit BHKW (>500 kWel). Hier kann die biologi-
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sche Methanisierung teilweise oder vollständig vorhandene BHKW-Kapazitäten ersetz-
ten. Je nach Nutzung des Produktgases und der eingesetzten Reaktortechnologie (z.B. 
Rieselstrom mit Nutzung des Gasraums als temporären Speicher) kann auf die zusätzli-
che Schaffung von Speicherkapazitäten auf der Inputseite (Rohbiogas) verzichtete wer-
den.  

Tabelle 4.5 Kennzahlen und verfahrenstechnische Kennzeichen der verschiedenen Ver-
fahren der biologischen Methanisierung 

Parameter / Kenn-
zahlen 

In-situ 
 

Ex-Situ 

 V1 V2 V3 V4 

Investitionsbedarf niedrig hoch hoch mittel mittel 

Umsatzgeschwindigkeit 
[m3/m3*h]1) 

<0,1 2-3 0,6-0,8 0,3-0,6 0,1-0,2 

Energiebedarf niedrig hoch mittel hoch mittel 

Gasqualität (%) <80 >95 >95 >95 >95 

Gasverdichtung (Roh-
gas) notwendig 

nein ja ja nein nein 

Entschwefelung (Roh-
gas) notwendig 

nein nein nein nein nein 

Reaktorvolumen bei 
250 mN

3/h Rohgas2)  
entfällt 50 m3 175 m3 250 m3 800 m3 

V1: Druck; thermophil; Rührkessel; V2: Druck, thermophil Rieselstrom bzw. Festbett; V3: Druck-
los, mesophil/thermophil, Rührkessel; V4: Drucklos, mesophil/thermophil, Rieselstrom bzw. Fest-
bett 
1) Bezogen auf das Brutto-Reaktorvolumen; 2) Mit 48 % CO2-Gehalt; 3) berechnet mit mittler 
verfahrensspezifischer Umsatzgeschwindigkeit 
 
Auf der Grundlage der vergleichenden Analyse der ex-situ-Verfahren zeigen sich erheb-
liche Vorteile von thermophilen Verfahren im Druckbereich im Vergleich zu drucklosen 
mesophilen Verfahren. Ein wesentlicher Faktor ist hierbei die deutlich höhere Umsatz-
geschwindigkeit (Faktor 3 - 6). Dadurch lassen sich deutlich kleinere Reaktorvolumina 
bei gegebener Outputleistung realisieren. Weiterhin zeigen eigene Untersuchungen 
sowie die Angaben verschiedener Hersteller von Anlagen zur biologischen Methanisie-
rung das ein Reaktorbetrieb im thermophilen Temperaturbereich keine zusätzliche 
thermische Energie erfordert. Vielmehr resultiert aus der hohen mikrobiellen Aktivität 
im thermophilen Bereich eine erhebliche Wärmeentwicklung welche mittels Wärmetau-
scher ausgekoppelt und genutzt werden kann. Somit ergeben sich aus dem mesophilen 
Betrieb auch keine wesentlichen Vorteile bezüglich der Energiebilanz.    
 
Die vergleichende Analyse von Rührkessel- und Rieselstromverfahren ergab keine ein-
deutige Präferenz unter verfahrenstechnischen und wirtschaftlichen Gesichtspunkten. 
Beide Verfahren können Rohbiogas als Input nutzen und erreichen beim Produktgas 
Einspeisequalität. Vorteil des Rieselstromverfahrens ist der geringere Energiebedarf 
(keine hochfrequenten Rührwerke notwendig, nur ca. 0,3 kWel je m3 Methan im Ver-
gleich 0,7 - 1 kWel bei Rührkessel-Verfahren) sowie das ein erheblicher Teil des Reak-
torvolumens gleichzeitig als Speicher genutzt werden kann. Dies ist insbesondere im 
diskontinuierlichen Anlagenbetrieb von Vorteil. Demgegenüber steht die erheblich 
bessere Raum- / Zeit-Ausbeute des Rührkesselverfahrens. Daher dürften spezifische 
Standortfaktoren entscheiden welches Verfahren zu präferieren ist. Generell, und ins-
besondere bei größeren Anlagen, kann auch eine Kombination beider Verfahren tech-
nisch und wirtschaftlich vorteilhaft sein.  
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Für eine Anbindung einer biologischen Methanisierung im ex-situ-Verfahren an eine 
bestehende Biogasanlage sind die nachfolgend beschriebenen Aggregate und techni-
schen Module erforderlich. Die Angaben beruhen hierbei auf dem Stoffstromschema 
einer bestehenden biologischen Methanisierung im Druck-Rieselstrom-Verfahren 
(Abbildung 4.6, Stoffstromschema Anlage PS-Winzeln). 
 
Folgende Aggregate und verfahrenstechnische Abläufe sind hierbei maßgeblich: 
 Als Input-Gas wird unbehandeltes Rohbiogas verwendet (1). Verfahrensbedingt ist 

weder eine Entschwefelung noch eine Entfeuchtung des Gases erforderlich. 
 Die Notwendigkeit eines Biogasspeichers hängt von standortspezifischen Faktoren 

ab 
 Für Verfahren im Druckbereich ist ein Verdichter notwendig (2) 
 Aufgrund der geringen Dichte ist ein Druckspeicher für den benötigten Wasser-

stoff erforderlich (5) 
 Im Hinblick auf das Wärmemanagement und die Energieoptimierung sollten 

Wärmetauscher installiert werden (7) 
 Die wesentlichen Nutzungsoptionen des produzierten Biomethans (Einspeisung, 

Treibstoff) erfordern trockenes und entschwefeltes Gas. Daher ist ein Trockner (8) 
erforderlich sowie eine Entschwefelung (in der Regel Aktivkohlefilter, nicht abge-
bildet). Ob und inwieweit das Produktgas erneut verdichtet werden muss, hängt 
von der konkreten Nutzung ab. 

Gegenüber den oben beschriebenen ex-Situ-Verfahren erscheint das in-situ-Verfahren 
(Einbringung des Wasserstoffs in einen Biogasfermenter) auf der Grundlage der ver-
fügbaren Daten und Leistungsparameter derzeit als wenig aussichtsreich für eine tech-
nische Umsetzung. Hierfür sind die folgenden Gründe ausschlagegebend: 
 Die Umsatzgeschwindigkeit wird durch die Methanisierungsleistung des zugrunde-

liegenden Biogasfermenters begrenzt und ist damit im Vergleich zu ex-situ-
Verfahren sehr niedrig. Hieraus resultieren voraussichtlich hohe spezifische Investi-
tionskosten bei den notwendigen Zusatzaggregaten für Produktion und Nut-
zungspfad des Biomethans (u.a. Aufbereitung, Einspeisestation bzw. Tankstelle).  

 Nach derzeitigem Kenntnisstand sind mit in-situ-Verfahren Methangehalte im Bio-
gas von maximal 80 % zu erreichen. Ohne weitere Nachbehandlung ist das Gas 
damit weder für eine Einspeisung in das Erdgasnetz noch als Kraftstoff direkt 
nutzbar. Eine notwendige Nachbehandlung (Biogasaufbereitung) würde jedoch 
die Kostenvorteile beim Investitionsbedarf gegenüber ex-situ-Verfahren aufwie-
gen. 

 
Die Biogasfermenter von Bestandsanlagen sind in aller Regel sowohl verfahrenstech-
nisch als sicherheitstechnisch nicht für die Einbringung großer Mengen Wasserstoff 
geeignet. Daher dürfte die Etablierung einer biologischen Methanisierung nach dem in-
situ-Verfahren an den meisten Standorten entweder nicht umsetzbar sein oder aber 
erhebliche zusätzliche Investitionen für die Ertüchtigung der Fermenter erfordern. 
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Abbildung 4.6: Stoffstromschema biologische Methanisierung (Anlage PS-Winzeln) 
 
 
 

4.4 Verwertungswege 

Zur Analyse und Entwicklung potenzieller Geschäftsmodelle für regenerative Gase wer-
den die resultierenden Kosten der Gasbereitstellung unter Berücksichtigung der Ver-
wertungswege berechnet, siehe Kapitel 7. Deswegen erfolgen in diesem Kapitel die 
technische Bewertung der Bereitstellungsverfahren und -wege sowie die Kostenanalyse 
für die Gasnetzeinspeisung, die CBG- und die LBG-Produktion und die Vor-Ort-
Verstromung sowie für verschiedene Verwertungswege. 
 
 
4.4.1 Technische Bewertung und Kosten für Gasnetzeinspeisung (IEE) 

Die Gasnetzzugangsverordnung (GasNZV) stellt das zentrale, rechtlich regulatorische 
Instrument für die Einspeisung von Biogas in Erdgasnetze dar. 
Die GasNZV regelt die Bedingungen, zu denen die Netzbetreiber den Netzzugangsbe-
rechtigten im Sinne des § 20 Absatz 1 des Energiewirtschaftsgesetzes Zugang zu ihren 
Leitungsnetzen gewähren, einschließlich der Einspeisung von Biogas sowie den An-
schluss von Biogasanlagen an die Leitungsnetze, die Bedingungen für eine effiziente 
Kapazitätsausnutzung mit dem Ziel, den Netzzugangsberechtigten diskriminierungs-
freien Netzzugang zu gewähren, sowie die Verpflichtungen der Netzbetreiber, zur Er-
reichung dieses Ziels zusammenzuarbeiten. 
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Definition des Netzanschlusses: 
Die GasNZV definiert den „Netzanschluss“ als: 
 die Herstellung der Verbindungsleitung, die die Biogasaufbereitungsanlage mit 

dem bestehenden Gasversorgungsnetz verbindet 
 die Verknüpfung mit dem Anschlusspunkt des bestehenden Gasversorgungsnet-

zes 
 die Gasdruck-Regel-Messanlage 
 die Einrichtungen zur Druckerhöhung und die eichfähige Messung des einzuspei-

senden Biogases. 
 
Hieraus leitet sich ab, dass folgende Komponenten (die sich physisch zwar in der Bioga-
seinspeiseanlage befinden) kein Bestandteil des Netzanschlusses sind: 
 Odorierung (§ 36 Abs. 4) 
 Gasbeschaffenheitsmessung (§ 36 Abs. 4) 
 Konditionierung (Brennwertanpassung) (§ 36 Abs. 3). 

 
Diese Komponenten unterliegen somit nicht dem nachfolgend beschriebenen Kosten-
teilungsmechanismus zwischen Netzbetreiber und Anschlussnehmer. 
 
Kostenteilung des Netzanschlusses: 
 Bei Netzanschlusskosten ≤ 1.000.000 € trägt der Anschlussnehmer 25 % und der 

Netzbetreiber 75 % der Kosten des Netzanschlusses. 
 Bei Netzanschlusskosten > 1.000.000 € und einer Länge der Anschlussleitung an 

das Erdgasnetz von ≤ 1.000 m trägt der Anschlussnehmer 250.000 € und der 
Netzbetreiber die restlichen Kosten des Netzanschlusses. 

 Bei Netzanschlusskosten > 1.000.000 € und einer Länge der Anschlussleitung an 
das Erdgasnetz > 1.000 m (und ≤ 10.000 m) trägt der Anschlussnehmer 250.000 
€ zzgl. 25 % der Kosten der Anschlussleitung, die über die ersten 1.000 m hin-
ausgehen und der Netzbetreiber die restlichen Kosten des Netzanschlusses. 

 Die Kosten für Odorierung, Gasbeschaffenheitsmessung und Konditionierung fal-
len nicht unter diesen Kostenteilungsmechanismus, sondern werden zu 100 % 
durch den Netzbetreiber getragen. 

 Der Netzbetreiber ist Eigentümer des Netzanschlusses. 
 Ausschließlich der Kostenanteil des Netzbetreibers ist nach § 20 b GasNEV wäl-

zungsfähig. 
 Der Netzbetreiber ist alleinig für Wartung und Betrieb des Netzanschlusses zu-

ständig. 
 Der Netzbetreiber trägt die Kosten für Wartung und Betrieb des Netzanschlusses 

zu 100 %. 
 Die Kosten für Wartung und Betrieb des Netzanschlusses sind nach § 20 b Gas-

NEV wälzungsfähig. 
 
Nachstehende Abbildung 4.7 stellt die im Rahmen des Vorhabens „eMikroBGAA“ er-
mittelten Vollkosten ausschließlich der Biogaseinspeiseanlage dar. 
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Abbildung 4.7: Spezifische Kosten der Biomethaneinspeisung in Erdgasnetze der Druck-
stufen PN 1, PN 4 und PN 16 für sechs unterschiedliche Biogasaufbereitungsverfahren 
als Funktion des Biogasvolumenstroms im Bereich 50 - 250 m³/h (Quelle: Beil et al. 2018) 
 
Die Kostenanalyse bezieht sich auf kleine Anlagenkapazitäten bis ca. 125 m³/h Einspei-
sevolumenstrom. Es werden hierbei fünf (zzgl. einer Variante der PSA) unterschiedliche 
Biogasaufbereitungsverfahren (AW: Aminwäsche, LPSA: Niederdruck-
Druckwechseladsorption, PSA: Druckwechseladsorption, DWW: Druckwasserwäsche, 
PGK: Polyethylenglykoletherwäsche, Membran) sowie die Einspeisung in drei verschie-
dene Erdgasnetz-Druckstufen (1 bar, 4 bar, 16 bar) betrachtet. 
Die Bandbreite der spezifischen Kosten der Gaseinspeisung bewegt sich im Bereich von 
2 ct/kWh (~ 125 m³/h Einspeisevolumenstrom) bis ca. 11 ct/kWh (~ 25 m³/h Einspeise-
volumenstrom).   
 

4.4.2 Technische Bewertung und Kosten für CBG-Produktion (IEE) 

Im Folgenden wird auf die Produktion von CBG und den Einsatz als Kraftstoff einge-
gangen. CBG ist „compressed biogas“ und chemisch gleichzusetzen mit CNG („com-
pressed natural gas“).  
 

Auf Erdgasqualität aufbereitetes Biogas, Biomethan (oder SNG) kann in allen Fahrzeu-
gen eingesetzt werden, welche mit verdichtetem Erdgas als Kraftstoff fahren und er-
setzen dabei 1 zu 1 das Erdgas. (Scholwin 2017) 
 
Der Transport von Biomethan oder SNG von der Produktion zur Tankstelle erfolgt in der 
Regel über das öffentliche Gasnetz. Erdgasbetankungsanlagen sind überwiegend soge-
nannte Fast-Fill-Stationen, die das Auto innerhalb von circa drei Minuten betanken. 
Erdgasfahrzeuge besitzen Gasspeicherflaschen, die mit 200 bar speichern. Für die 
Schnellbetankung ist ein Zwischenspeicher bzw. Hochdruckspeicher nötig. Das CNG 
wird für den Speicher von einem Kompressor auf 300 bar verdichtet. (Cerbe u. Lendt, 
2017) 
 
Für die Nutzung von Biogasen (in diesem Fall Biomethan und SNG) in Tankstellen als 
Kraftstoff für Fahrzeuge gelten nach der DIN 51624 „Kraftstoffe für Kraftfahrzeuge – 
Erdgas – Anforderungen und Prüfverfahren“ Anforderungen an die Gasqualität, wel-
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che im Falle einer Nutzung des Biomethans als Kraftstoff einzuhalten sind – bei vorhe-
riger Einspeisung in das öffentliche Gasnetz zusätzlich zu den Einspeisegrenzwerten 
nach DVGW. DIN EN 16723-2 verschärft diese Grenzwerte in einigen Aspekten noch-
mal. Ein Auszug aus den Anforderungen der Normen sind in Tabelle 4.6 zusammenge-
fasst.  

Tabelle 4.6: Anforderungen der DIN 51624 für die Nutzung von Erdgas und der DIN EN 
16723-2 für die Nutzung von Erdgas / Biomethan als Kraftstoff 

Parameter Einheit 

Grenzwert DIN 51624 
Grenzwert DIN 

16723-2 

min max min max 

Heizwert (Erdgas H) MJ/kg 46    

Heizwert (Erdgas L) MJ/kg 39    

Dichte (absolut) kg/m³ 0,72 0,91   

Methanzahl – 70  65  

Methangehalt % (n/n) 80    

Summengehalt C2-KW % (n/n)  12   

Summengehalt > C2-KW % (n/n)  8,5   

Sauerstoff-Gehalt % (n/n)  3  1 

Wasserstoff-Gehalt % (n/n)  2  2 

Summengehalt an Stickstoff 
(N2) und CO2 

% (n/n)  15   

Gehalt an Schwefelwasserstoff mg/kg  7  5 

Gehalt an Mercaptan-Schwefel mg/kg  8   

Gesamtschwefelgehalt  mg/kg  20  30* 

Wassergehalt mg/kg  40   

* (einschließlich Odorierung) 
 

4.4.2.1 Kostenaspekte Biogastankstellen 

Eine wesentliche Kenngröße für die Auslegung einer Biogastankstelle stellt die Anzahl 
von Tankvorgängen pro Tag sowie die spezifische durchschnittliche Abgabemasse pro 
Betankung dar. Für (Erd-)Gastankstellen liegt die Absatzschwelle für einen wirtschaftli-
chen Betrieb im Bereich von ca. 15 Tonnen pro Monat (Scholwin 2017). Auf Basis von 
eigenen Befragungen kann pro Betankungsvorgang für PKW eine abgegebene Gas-
masse von ca. 14-18 kg angenommen werden. Bei einer Dichte reinen Methans ent-
spricht dies einem Volumen von ca. 19-25 mN

3/h. 
 
Zur Ermittlung der Investitionskosten von Biogas-Tankstellen wurden im Rahmen eines 
vorherigen Projektes Richtpreisangebote bei mehreren Anlageherstellern angefragt. Auf 
Basis von sieben Turnkey-Angeboten wurde eine Kostenfunktion ermittelt.  
Im Rahmen der Investitionskosten von Biogas-Tankstellen werden neben den Kosten 
für die Betankungsanlage auch Kosten für Genehmigung, Planung und Bau, für Elekt-
roanschlüssen und -installationen, sowie für den Erdgasanschluss und für TÜV berück-
sichtigt. Auf Basis einer früheren Untersuchung und Hornbacher et al. 2009 liegen die 
Gesamtkosten bei netzgebundenen Erdgastankstellen bei kleinen Anlagen von 50 m3/h 
bei ca. 200.000 € und bis hin zu ca. 380.000 € bei einer Anlagengröße von 940 m3/h. 
Bei netzfernen Tankstellen sind die Gesamtkosten niedriger und betragen bei einer 
Anlagengröße von 50 m3/h bei einer Erdgastanstelle ca. 95.000 € und bei einer Bio-
gastankstelle ca. 190.000 €. 
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Basierend der o.g. Kostenfunktion betragen die spezifischen und absoluten Investiti-
onskosten für Kompressorkapazitäten zwischen 177.600 € bzw. 3.553 €/(mN

3/h) für 
eine Kompressorkapazität von 50 mN³/h und 282.900 € bzw. 1.048 €/(mN

3/h) für eine 
Kompressorkapazität von 270 mN³/h. 
 
 
Bedarfsgebundene, betriebsgebundene und sonstige Kosten von Biogastankstellen 
Die spezifischen Personalkosten für Biogastankstellen können in gleicher Höhe ange-
setzt werden wie für den Betrieb von BGAA. 
Aufgrund der geringen Anzahl an Biogastankstellen-Referenzanlagen in Deutschland 
kann der repräsentative spezifische Personalbedarf schwer beziffert werden. Bei einer 
Befragung eines Betreibers wurde hierzu genannt, dass der der Biogastankstelle zuzu-
ordnende Personalbedarf in den Wartungskosten enthalten ist. Hierbei wurden Kosten 
für die Wartung einer Biogastankstelle mit ca. 130 m³/h Verdichtervolumenstrom von 
ca. 10.000 €/a inklusive Personalkosten angegeben. 
 
Der weit überwiegende Teil des Prozessstrombedarfs entfällt auf die Verdichtung des 
Gases. Der spezifische Prozessstrombedarf pro Volumen- oder Masseneinheit wird 
maßgeblich durch den Eingangsdruck am Kompressor, der dem Ausgangsdruck der 
BGAA oder der Methanisierung entspricht, bestimmt. 
Die Angabe der spezifischen Prozessstrombedarfe für jede mögliche Anlagenkonstella-
tion aus BGAA (zzgl. Varianten der jeweiligen Hersteller und Betriebsweisen) mit einer 
unterschiedlichen Bandbreite an Auslegungen und Betriebsweisen von Biogastankstel-
len ist aufgrund der Komplexität im Rahmen dieses Projektes nicht möglich. 
 

4.4.3 Technische Bewertung und Kosten für LBG-Produktion (PFI) 

Die Liquified Biogas (LBG)-Produktion kann erst stattfinden, wenn das gewonnene 
Biomethan einer Nachreinigung unterzogen wurde. Dabei müssen noch verbliebene 
Gasbestandteile (CO2, H2S) entfernt werden. Das erfolgt in der Regel über das TSA-
Verfahren (Temperature Swing Adsorption). Bei der Temperaturwechseladsorptionen 
setzen sich Moleküle aus einem Gas am Adsorber (Molekularsiebe) fest und können 
durch das Erwärmen (externer Wärmeenergie erforderlich) vom Adsorber entfernt wer-
den. Die abgeschiedene Menge entspricht dabei zwischen 5 - 10 % des einströmenden 
Biomethans und wird zur energetischen Nutzung und Methanoxidation einer RTO-
Anlage zugeführt. Das so aufgereinigte Biomethan (90 - 95 % des Inputstroms) wird 
vor der Verflüssigung noch durch einen Partikelfilter geleitet.  
 
Aus der Abbildung 4.8 ist zu erkennen, dass aufgrund der verschiedenen verfahrens-
technischen Ansätze eine Vielzahl an möglichen LNG-Prozessvarianten existiert. Ein 
Verfahren, welches auf einen turbinenbasierten Prozess beruht, ist als Stickstoffexpan-
sionskreislauf bekannt und ist dadurch gekennzeichnet, dass das verwendete Kältemit-
tel im Prozesskreislauf zuerst einen Verdichtungsprozess und anschließend einen Ex-
pansions- und Kühlprozess durchströmt. Durch die Abkühlung und Expansion des Käl-
temittels wird Kälte in Form von sehr niedrigen Temperaturen erzeugt und zur Verflüs-
sigung eines separat in den Kreisprozess eingespeisten Gases eingesetzt.  
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Abbildung 4.8: Übersicht über verschiedene LNG-Herstellungsverfahren (Gadhiraju V. et 
al. 2008) 
 
Das Unternehmen Air Liquide verwendet zur Produktion von LBG ein sogenanntes 
Turbobraytonverfahren (TB-Verfahren), welches das Kältemittel Stickstoff im Prozess-
kreislauf zuerst in einem Kompressor verdichtet und damit erwärmt. Anschließend 
erfolgt eine Abkühlung des aufgeheizten und verdichteten Kältemittel in einem Wär-
meüberträger WT1 mittels Kühlwasserkreislauf und durch die Expansion in einer Turbi-
ne. Die Abkühlung des Prozessgases dient dabei zur Erzeugung von Kälte im Prozess. 
Zum Einsatz kommt die gewonnene Kälte in nachfolgenden Wärmeüberträgern WT2 
und WT3 zur Abkühlung eines einströmenden Gases und des abgekühlten Kältemittels 
aus dem Kühlwasserkreislauf. (Yannick R. 2017) 

 

Abbildung 4.9: TB-Verfahren des Unternehmens Air Liquide (Air Liquide 2017) 
 
Das TB-Verfahren von Air Liquide zeichnet sich durch folgende Eigenschaften aus: 
 hohe Verfügbarkeit und lange Wartungsintervalle 
 gute Energieeffizienz (0,7 kWheL/kg LBG) 
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 geringe OPEX-Kosten (Operational Expenditures, Betriebsausgaben) 
 hohe CAPEX-Kosten (Capital Expenditures, Investitionsausgaben). 

 
Das TB-Verfahren des Unternehmens SIAD MI unterscheidet sich durch den Einsatz von 
2 Verdichtern und mehren Druckstufen und Temperaturniveaus. Es ist speziell für ge-
ringe Verflüssigungsmengen von Methan konzipiert und deshalb besonders für den 
Einsatz an Biogasanlagen geeignet. In Deutschland wird diese Verflüssigungsanlagen-
technik über RUHE Biogas Service GmbH vertrieben. Es zeichnet sich durch folgende 
Eigenschaften aus: 
 anpassungsfähiges Lastmanagement 
 geringere CAPEX-Kosten 
 schlechtere Energieeffizienz (0,88 kWheL/kg LBG) 
 höhere OPEX-Kosten.  

 
In Kältemittelgemischverfahren besteht das Kältemittel aus mehreren Komponenten. 
Das Prinzip des MR-Verflüssigungsverfahren (Mixed-Refrigerant) von Wärtsilä basiert 
darauf, dass ein Gemisch aus Stickstoff- und Kohlenwasserstoffmoleküle im Kühlkreis-
lauf in einem Kompressor verdichtet und anschließend über einen Nachkühler, sowie 
einem Vorkühlkreislauf, bestehend aus einer Wasser-Glykol-Mischung, abgekühlt wird. 
Das abgekühlte Gemisch aus Stickstoff- und Kohlenwasserstoffmolekülen kühlt über 
einen Wärmeüberträger das durchströmende Biomethan auf eine Temperatur von -155 
°C bis -162 °C bei einem Absolutdruck von 21 bar ab und wird dabei verflüssigt (gwf 
Gas + Energie. 2018). Es zeichnet sich durch folgende Eigenschaften aus: 
 gute Prozesssteuerung und Verfügbarkeit 
 Nutzung von standardisierten Anlagenkomponenten 
 gute Energieeffizienz (0,75 kWheL/kg LBG) 
 hohe LBG-Qualität 
 niedrige OPEX-Kosten 
 höhere CAPEX-Kosten. 

 
Kaskadenverfahren kennzeichnen sich durch mehrere Kühlkreisläufe aus, in denen 
unterschiedliche Einkomponentenkältemittel (z. B. Methan, Ethylen und Propan) zum 
Einsatz kommen. Die Kühlkreisläufe sind in Kaskaden aneinandergereiht, sodass die 
Kältemittelkomponenten jeweils in Abhängigkeit eines vordefinierten Temperaturfens-
ters zur stetigen Abkühlung eines eingespeisten Biomethans beitragen. Beim Unter-
nehmen Cryo Pur erfolgt zuerst eine Kompression von Biomethan auf 15 bar Druck 
und nachfolgend über mehrere Kühlkreislaufkaskaden eine Abkühlung des Biome-
thans. Es zeichnet sich durch folgende Eigenschaften aus: 
 Anpassungsfähigkeit der Durchflussmenge 
 Nutzung von standardisierten Anlagenkomponenten 
 niedrige OPEX-Kosten 
 mittlere Energieeffizienz (0,85 kWheL/kg LBG) 
 höhere CAPEX-Kosten. 

 
Die Methanverflüssigungsanlagen des Unternehmens Linde und Wärtsilä werden bisher 
nur für Produktionsleistungen von über 10 t/h konzipiert und realisiert und kommen 
deshalb nicht für die meisten Biogasanlagen in Frage. EnviTec bietet die zentrale Ver-
flüssigung von Biomethan nach dem Linde-Verfahren über das Gasnetz für 45 – 47 
ct/kg an. Im Vergleich dazu stellen sich die Kosten für kleinere Verflüssigungsanlagen 
folgendermaßen dar: 
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Tabelle 4.7: Kostenvergleich relevanter Verflüssigungsverfahren 

* beinhaltet nicht die Stromkosten 
 
Aus den vorliegenden Informationen geht hervor, dass erst bei größerer Produktions-
leistung (> 420 kg/h) eine Biomethanverflüssigung mit der konventionellen Methanver-
flüssigung konkurrenzfähig ist. Es müssen jedoch Abnehmer gefunden werden, die 
bereit sind zuzüglich zu dem Marktwert für flüssiges Biomethan 45 ct/kg zu bezahlen. 
Das mag im Kraftstoffsektor umsetzbar sein. 
 
Die Umsetzung kleiner Verflüssigungsanlagen ist technisch möglich und wird von eini-
gen Unternehmen bereits angeboten. Inwiefern Anlagen in größeren Stückzahlen reali-
siert werden können, ist derzeit nicht absehbar.   
 

4.4.4 Technische Bewertung und Kosten für Vor-Ort-Rückverstromung mit 
Zwischenspeicherung (PFI) 

Eine Vor-Ort Rückverstromung in einem BHKW ist nur dann sinnvoll, wenn eine ent-
sprechende Wärmenutzung gewährleistet werden kann. Dies ist in den Sommermona-
ten nur selten möglich, weshalb in diesem Fall das Erdgasnetz als Langzeitspeicher 
genutzt werden sollte. Ein möglicher Einsatzbereich ist die wärmegeführte Verstro-
mung des Synthesegases in einem Satelliten-BHKW einer Liegenschaft mit großem 
Wärmebedarf unter Einbeziehung der Vermarktung von Systemdienstleistungen (z. B. 
Sekundärregelleistung, Flexibilitäten).  

Beispiel 
Die vorgeschlagene Lösung ermöglicht auch die modellhafte und praxisnahe Untersu-
chung, ob das zunehmend älter und kostenintensiver werdende Fernwärmenetz der 
Stadt Pirmasens fallweise abgeschaltet und durch effizientere Nahwärmenetze in Ver-
bindung mit dezentralen BHKWs (Ausbau virtueller Kraftwerke) ersetzt werden kann. 

Aufgrund der geringen Laufzeiten von 1.860 h/a ist der Betrieb des BHKWs über den 
gesamten Betrachtungszeitraums von 16 Jahren möglich (bis 40.000 Betriebsstunden 
(Bh)). Dabei soll das BHKW im Jahresverlauf den Wärmebedarf der Verbraucher decken 
und im Tagesverlauf in Verbindung mit einem Wärmespeicher Regelenergie (auch zur 
Spitzenkappung) nach Bedarf bereitstellen. Die ermittelten Börsenpreise beruhen auf 
den Annahmen eines relativ starren Fahrplans (der bei einem Day Ahead bzw. Intraday 
Handel deutlich verbessert werden kann). Es wurden im Zeitraum vom 01.01. – 28.02. 
täglich 12 Bh im HT (Hochtarif), 01.03– 31.03. 8 Bh im HT, 01.04. – 12.05. 4 Bh im HT, 
13.05. – 16.09. 0 Bh, 17.09. – 30.09. 4 Bh im HT, 01.10. – 30.10. 8 Bh im HT und vom 
01.11. – 31.12. 12 Bh im HT BHKW Laufzeit angesetzt (Samstage wurden ausgenom-
men). 
  

Unternehmen Produktion 
LBG in kg/h 

CAPEX 
in Mio. € 

OPEX* 
in Mio. €/a 

LBG-Kosten 
in €/kg 

Cryo Pur  210 3,042 0,078 0,510 

SIAD MI 210 2,870 0,084 0,475 

Cryo Pur 420 4,304 0,111 0,389 

SIAD MI 420 4,270 0,119 0,387 
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Tabelle 4.8: Auslegung und Investitionen Rückverstromung (mit Kraft-Wärme-
Kopplung) 

 
 
  

Technische Basisdaten:
BHKW: 0,99 MW
Laufzeit: 1816 h
elektr Wirkungsgrad 0,420
Jahresstromproduktion 1,84 Gwh
Heizwert kWh/Nm3 Methan 10,00 kWh
Brennwert kWh/Nm3 Methan 11,00 kWh
Gasverbrauch Brennwert 4,82 GWh
Investitionskosten 1.084.000 €

Investitionen Rückverstromung (nach DIN 296)
Abwasser-, Wasser- und Gasanlagen (KG 410) 23.800,00 €
Wärmeversorgungsanlagen (KG 420) 103.530,00 €
Lufttechnische Anlagen (KG 430) 80.920,00 €
Starkstromanlagen  (KG 440) 127.330,00 €
Fernmeldeanlagen (KG 450) 63.070,00 €
Förderanlagen (KG 460) 5.950,00 €
Nutzungsspezifische Anlagen (KG 470) 565.250,00 €
Automatisationstechnik (KG 480) 49.980,00 €
Sonstige Maßnahmen für Technische Anlagen (KG 490) 161.840,00 €
Projektplanung, Koordination, Dokumentation und Berichterstattung  (KG 700) 108.290,00 €
Summe Rückverstromung des 1.289.960,00 €

Nutzungsdauer / Abschreibungsdauer (geringen Laufzeit von < 2000h/a) 16,00 Jahre
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Tabelle 4.9: Betriebskosten und Umsatzerlöse der Rückverstromung 

 
 

Tabelle 4.10: Sensitivitätsanalyse der Wirtschaftlichkeitsbetrachtung zur Rückverstro-
mung 

Kostenfaktor- bzw. Preisent-
wicklungsszenarien 

Änderung  
in % 

Rückverstromung 

EK-Rendite Ges.- Rendite 

Grundvorgaben (GV) - 9,8% 5,9% 

Wärmeverkauf (WV) -68,0% 0,0% 0,0% 

Stromverkauf Börse (SVB) +10,0% 11,2% 6,9% 

Fördermittel (FM) -100,0% 6,0% 3,4% 

Szenario: 
Kombinierte Änderung von 
SVB, WV und FM 

SVB +10,0% 
WV -25,0% 
FM -50,0% 

6,8% 3,9% 

 

Bei der Sensitivitätsanalyse für die Wirtschaftlichkeitsbetrachtung der Rückverstromung 
(siehe Tabelle 4.10) wurde deutlich, dass der Wärmeverkauf für die Wirtschaftlichkeit 
essenziell ist. Diesem Risiko kann durch eine besonders sorgfältige Standortauswahl für 
die BHKW zur Rückverstromung sowie die Optimierung des Stromverkaufs an der Börse 
(z. B. durch Algotrading und Regelenergievermarktung) entgegengewirkt werden.  
 
Ohne die Absicherung durch eine Förderung (z. B. KWK-Zulage) ist das Risiko schon 
aufgrund der jährlichen Ausgaben für den BHKW-Betrieb zu hoch. Eine Zwischenspei-
cherung des Synthesegases an der Biogasanlage würde weitere Zusatzkosten von ca. 
280.000 € verursachen und damit wäre die Rückverstromung wirtschaftlich nicht mehr 
darstellbar. 
 

Betriebskosten BHKW-Betrieb

Jährlicher Materialaufwand
Gesamtkosten Bezug EE-Gas) -289.080,00 €
Netzentgelte für Gasbezug (0,9310 ct/kWh) -44.855,58 €

Sonstige Betriebliche Aufwendungen
Dienstleistung Stromverkauf Börse (2 €/MWh) -3.679,20 €
Kapitaldienst mit 2 % Risikozuschlag -95.005,72 €
Vollwartung (14,72 €/Volllastbetriebsstunde) -26.731,52 €
Verwaltung / Buchführung -10.000,00 €
Summe jährliche Ausgaben BHKW-Betrieb -469.352,02 €

Jährliche Umsatzerlöse Rückverstromung
Einnahmen Regelenergie Leistungsbereitstellung (9,6326 €/kW) 9.536,28 €

Einnahmen Regelenergie Arbeitspreis 3.243,84 €
Durschnittliche Vergütung für 1 MW pos. SRL 2000 €/MW u. neg. SRL 8000 €/MW

Vermiedene Netzentgelte Arbeit (1,44 ct/kWh) 25.888,90 €
Vermiedene Netzentgelte Leistungmax (110,22 €/kWh) 109.117,80 €

Stromverkauf Börse (6,6286 ct/kWh) 121.938,99 €

KWK-Zulage (4,75 ct/kWh) 87.381,00 €

Summe Stromverkauf 357.106,81 €

Wärmeverkauf (60 % der produzierten Wärmeenergie zu 6,05 ct/kWh) 66.777,48 €

Summe jährliche Einnahmen BHKW-Betrieb 423.884,29 €
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4.5 Überblick und eine Systematisierung der theoretisch 
möglichen BGA-PtG-Konzeptvariationen (IEE) 

Auf Basis der in den vorherigen Kapiteln genannten Verfahren wurde ein Überblick 
über die möglichen BGA-PtG-Konzeptvariationen erarbeitet. Abbildung 4.10 zeigt die 
Übersicht über die im Rahmen des Projektes betrachteten technischen Module, die für 
die Konzepterfassung und Bewertung berücksichtigt wurden. 
 

 

Abbildung 4.10: Übersicht über die im Rahmen des Projektes betrachteten technischen 
Module 
 
Es gibt unter Berücksichtigung der möglichen Alternativen für den Biogasinput und die 
Methanisierungsverfahren eine Vielzahl von theoretisch möglichen Konzeptvariationen 
zur Kopplung von BGA und PtG-Anlagen. Zudem sind, abhängig von den gewählten 
Methanisierungsverfahren und dem Biogasinput (Gaszusammensetzung, Druck) ver-
schiedene Aufbereitungsstufen für die Kopplung der Verfahren notwendig. Die Gestal-
tung der Konzepte ist technologieoffen und untersucht sämtliche möglichen Kombina-
tionen. 
 
 
4.5.1 Kopplung von Biogasanlagen mit Vor-Ort-Verstromung und Methani-
sierungsverfahren 

In der folgenden Tabelle 4.11 werden die möglichen Konzeptvarianten bei der Kombi-
nation von Biogasanlagen mit Vor-Ort-Verstromung und verschiedenen Methanisie-
rungsverfahren systematisch zusammengefasst. Beim den Biogasanlagen mit Verstro-
mung wurden stellvertretend für die Bandbreite an Substraten und Substratmischun-
gen folgende drei Substrate unterschieden/genutzt: 

 Abfälle aus der braunen Tonne 
 Reststoffe (= landwirtschaftliche Reststoffe in Form einer Co-Vergärung (70/30 

NawaRo und Gülle)) 
 nachwachsende Rohstoffe (NawaRo). 
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Tabelle 4.11: Systematischer Überblick über die Varianten zur Kopplung von Biogasan-
lagen mit Vor-Ort-Verstromung und verschiedenen Methanisierungsverfahren 

 
* Verfahren mit niedrigem TRL werden nicht weiter in den Listen geführt, Verfahren können aber 
zukünftig zum Einsatz kommen. 
 
Im Falle von Biogasanlagen mit Vor-Ort-Verstromung wird angenommen, dass das 
jeweilige Biogas gereinigt und dann der Methanisierung zugeführt und der enthaltende 
CO2-Anteil zu Methan umgewandelt wird. Es wird allerdings keine zusätzliche Bio-
gasaufbereitung mit Abtrennung des CO2-Stroms und einer anschließenden Methani-
sierung des CO2-Stroms berücksichtigt.  
 
Da die katalytischen und biologischen Methansierungsverfahren bei unterschiedlichen 
Drücken und Temperaturen betrieben werden und katalytische Verfahren andere Be-
dingungen an die Biogasqualität haben als biologische Verfahren, ist die Kopplung der 
jeweiligen Methanisierungsverfahren mit Biogasanlagen entsprechend unterschiedlich 
und die benötigten Prozessschritte zur Biogasbehandlung weichen folglich voneinander 
ab. Dies wird im Folgenden zusammengefasst und in Tabelle 4.12 systematisch darge-
stellt.  
 
Bei katalytischen Methanisierungsverfahren wird eine Feinentschwefelung des Rohbio-
gases z.B. mittels eines Aktivkohlefilters benötigt, weil die Katalysatoren in den Reakto-
ren empfindlich gegenüber Schwefelwasserstoff sind und mit dem Schwefel reagieren 
und deaktiviert werden. Im Falle des Einsatzes von Biogas aus der braunen Tonne wird 
außerdem ein zusätzlicher Biogasreinigungsschritt für die Entfernung sonstiger Spuren-
gase aus dem Biogas benötigt. Da alle Reaktoren bei hohen Drücken betrieben werden, 
wird ein Biogaskompressor benötigt, um den Druck des Biogases auf den jeweiligen 
Betriebsdruck zu erhöhen. Danach muss das komprimierte Biogas noch getrocknet 
werden, bevor es in den Reaktor geleitet wird. Nach dem Methanisierungsprozess wird 
das SNG aufbereitet, um z.B. ins Erdgasnetz eingespeist zu werden, weil die SNG-
Qualität nach dem Reaktor z.B. wegen zu hoher Wasserstoffkonzentrationen nicht 
ausreicht. Dazu wird das SNG getrocknet und dann z.B. durch eine Membran von zu 
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hohen Wasserstoffmengen befreit (Konditionierung). Bei der Verwertung des Gases als 
LNG oder CBG stellt dieses auf Einspeisequalität aufbereitete SNG die Ausgangsqualität 
für die möglichen weiteren Prozessschritte dar, wie z.B. die Kompression oder Verflüs-
sigung. Bezüglich der Gaseinspeisung wird angenommen, dass sich die Kompression 
des SNG auf Erdgasleitungsdruck im Bilanzraum der Gaseinspeiseanlage befindet. 
 
Bei biologischen Methanisierungsverfahren wird keine Feinentschwefelung des Bioga-
ses benötigt, da die Mikroorganismen in den Reaktoren nicht empfindlich gegenüber 
Schwefelwasserstoff reagieren. Der nach dem Methanisierungsprozess im SNG befind-
liche Schwefelwasserstoff muss dann allerdings nach dem Reaktor z.B. mit einem Ak-
tivkohlelfilter ab gereinigt werden. Im Falle des Biogases aus der braunen Tonne wird 
noch eine zusätzlicher Biogasreinigungsschritt für die Entfernung sonstiger Spurengase 
aus dem Biogas berücksichtigt. Da die in der Praxis eingesetzten biologischen Methani-
sierungsverfahren bei Druck betrieben werden, wird ein Biogaskompressor benötigt. 
Eine Trocknung des komprimierten Biogases ist nicht nötig. Nach dem Methanisie-
rungsprozess wird das SNG aufbereitet, nach der Feinentschwefelung noch getrocknet 
und dann bei Bedarf von zu hohen Wasserstoffmengen befreit.  

Tabelle 4.12: Systematischer Überblick über die verschiedenen Prozessschritte zur Gas-
behandlung, die bei der Kopplung von Biogasanlagen mit Vor-Ort-Verstromung und 
verschiedenen Methanisierungsverfahren zum Einsatz kommen können. 

 
 
Diese technische Bewertung gilt unabhängig von der BGA-Größe. Bei anderem Sub-
strateinsatz in die BGA und anderen resultierenden Biogaszusammensetzungen können 
ggf. weitere Prozessschritte notwendig werden.  
 
 
4.5.2 Kopplung von Biogasaufbereitungsanlagen und verschiedenen Metha-
nisierungsverfahren 

In der folgenden Tabelle 4.13 werden die möglichen Konzeptvarianten bezüglich der 
Kombination von Biogasaufbereitungsanlagen und Methanisierung systematisch zu-
sammengefasst.  
 
Es wurden 5 BGAA-Verfahren ausgewählt, die dem Stand der Technik entsprechen:   

 Membranverfahren 
 Druckwasserwäsche (DWW) 
 Druckwechselabsorption (DWA) 
 Aminwäsche  
 Polyethylen-Glykol-Wäsche (PE-Wäsche) 

 
Kryogene Verfahren werden nicht berücksichtigt, da sie nicht Stand der Technik sind.   
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Tabelle 4.13: Systematischer Überblick über die Varianten zur Kopplung von Biogasauf-
bereitungsanlagen und verschiedenen Methanisierungsverfahren  

 

 
 
 
Bei der Systematisierung der Kopplung von PtG-Anlagen mit Biogasaufbereitungsanla-
gen wurde sowohl die Methanisierung des Biogases als auch die Methanisierung des 
abgetrennten CO2-Stromes (Schwachgas) berücksichtigt. Im Folgenden wird der Unter-
schied der beiden Kopplungsvarianten beschrieben:  

 Beim direkten Einsatz des Biogases = Direktmethanisierung (DM) wird folgendes 
berücksichtigt:  
o Das Rohbiogas wird nach der Biogasanlage in die Gasaufbereitungsanlage 

geführt, dort wird es feinentschwefelt und je nach Verfahren komprimiert. 
Das Biogas durchläuft dann aber nicht mehr den Hauptschritt der Gasaufbe-
reitung, z.B. die Membran, sondern wird vorher abgezogen und dann zur 
Methanisierung geleitet.  

o D.h., dass das Biogas in entschwefelter und komprimierter Form an die Me-
thanisierung übergeben wird. 
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o Vorteil diese Variante ist, dass die Prozessschritte Entschwefelung und Kom-
pression der Gasaufbereitungsanlage für die Reinigung des Biogases vor der 
Methanisierung genutzt werden können und dadurch die Investitionskosten 
auf Seite der Methanisierungsanlage reduziert werden. 

o Ggf. ist der Einsatz eines Aktivkohlefilters als Polizeifilter für die Abreinigung 
des Schwefelwasserstoffs vorzusehen.  

 Beim Einsatz des abgetrennten CO2-Stromes (Schwachgas) wird folgendes be-
rücksichtigt:  
o Das Rohbiogas wird nach der Biogasanlage in die Gasaufbereitungsanlage 

geführt und durchläuft sämtliche Prozessschritte. Das Biomethan wird einge-
speist und der CO2-reiche Strom (Schwachgas) wird in die Methanisierung 
eingesetzt. 

o Schwachgas wird nur bei der katalytischen Methanisierung jedoch nicht bei 
der biologischen Methanisierung eingesetzt. 

o Das CO2 muss vor dem Einsatz in der Methanisierung komprimiert und ent-
feuchtet werden.  

o Eine Entschwefelung entfällt, da davon ausgegangen wird, dass das Biogas in 
der BGAA entschwefelt wird. Ggf. ist der Einsatz eines Aktivkohlefilters als 
Polizeifilter für die Abreinigung des Schwefelwasserstoffs vorzusehen.  

o Bei den physikalischen Wäschen (Druckwasserwäsche und Polyglykol-
Wäsche) wird der CO2-Strom bereits nach der Flash-Kolonne abgezogen, weil 
der Gasstrom dann noch hohe Anteile an CO2 aufweist und der Gasstrom 
beim nächsten Schritt verdünnt wird. Für den Einsatz des verdünnten CO2-
Stroms würde wiederum ein weiterer Aufbereitungsschritt benötigt werden, 
nämlich eine CO2-Anreicherung. Gleichzeitig führt der Abzug des Gases nach 
der Flash-Kolonne jedoch dazu, dass nur 60% des CO2 aus dem Biogas ge-
nutzt werden können.  

 
Die Unterschiede bei der Kopplung der katalytischen und biologischen Methanisie-
rungsverfahren mit den verschiedenen Biogasaufbereitungsanlagen werden im Folgen-
den zusammengefasst und in Tabelle 4.14 nochmals systematisch dargestellt.  
 
Aufgrund der Annahme, dass bei jedem Biogasaufbereitungsverfahren eine Feinent-
schwefelung enthalten ist und diese sowohl beim Einsatz von Biogas als auch von 
Schwachgas zum Einsatz kommt, kann bei katalytischen Methanisierungsverfahren die 
Feinentschwefelung des Rohbiogases entfallen. Da die Katalysatoren in den Reaktoren 
empfindlich gegenüber Schwefelwasserstoff sind, könnte ggf. noch ein Polizeifilter (z.B. 
Aktivkohlefilter) zum Einsatz kommen.  
Da alle Reaktoren bei hohen Drücken betrieben werden, wird beim Einsatz des Biogas 
ein Biogaskompressor benötigt. Die Ausnahme bildet das Membranverfahren: bei die-
sem kann beim Festbettreaktor der Kompressor entfallen, weil der Biogasdruck (nach 
dem Kompressor der Membranaufbereitung) ausreichen hoch ist. Bei anderen Verfah-
ren wie Wirbelschicht und Wabenreaktor wird jedoch ein Kompressor benötigt, da 
diese höhere Betriebsdrücke haben. Wird ein Kompressor eingesetzt, muss das kom-
primierte Biogas noch getrocknet werden, bevor es in den Reaktor geleitet wird.  
 
Bei Einsatz des Schwachgases in die katalytischen Methanisierung werden ein CO2-
Kompressor und eine anschließende Entfeuchtung des Gasstromes benötigt. Es wird 
davon ausgegangen, dass keine CO2-Anreicherung oder weitere Reinigung des 
Schwachgases nötig wird. Bei den physikalischen Wäschen wird der CO2-reiche 
Gasstrom hinter der Flash-Kolonne gewonnen und braucht keine CO2-Anreicherung. 
Allerdings kann dann nur 60% des theoretischen CO2-Potenzials der BGAA genutzt 
werden.  
Die Aufbereitung des SNG nach dem Methanisierungsprozess z.B. auf Gasnetzeinspei-
sequalität erfolgt genauso wie bei der Kopplung mit Biogasanlagen: SNG-Trocknung 
und -Konditionierung. 
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Bei biologischen Methanisierungsverfahren wird ebenfalls keine Feinentschwefelung 
benötigt. Aufgrund der Feinentschwefelung in der Biogasaufbereitungsanlage entfällt 
im Gegensatz zum Einsatz bei Biogasanlagen die Feinentschwefelung nach dem Me-
thanisierungsprozess. Da die in der Praxis eingesetzten biologischen Methanisierungs-
verfahren bei Druck betrieben werden, wird bei einigen Verfahren ein Biogaskompres-
sor nötig, z.B. bei der Aminwäsche und der Druckwechselabsorption. Beim Membran-
verfahren wird kein Kompressor benötigt. Bei der Druckwasserwäsche und der Polygly-
kol-Wasche muss geprüft werden, ob der Druck des Biogases aus dem Aufbereitungs-
verfahrens für die biologischen Methanisierung ausreichend ist. Eine Trocknung des 
komprimierten Biogases ist nicht nötig.  
Die Aufbereitung des SNG nach dem Methanisierungsprozess z.B. auf Gasnetzeinspei-
sequalität erfolgt genauso wie bei der Kopplung mit Biogasanlagen: SNG-Trocknung 
und -Konditionierung. 

Tabelle 4.14: Überblick über die verschiedenen Prozessschritte zur Gasbehandlung, die 
bei der Kopplung von Biogasaufbereitungsanlagen und verschiedenen Methanisie-
rungsverfahren zum Einsatz kommen können. 

 
 
Diese technische Bewertung gilt unabhängig von der BGAA-Größe. Basis für die Über-
legungen ist eine Biogaszusammensetzung, die beim Einsatz von NawaRo oder Rest-
stoffen (aber nicht Abfällen aus der braunen Tonne), resultiert. Bei anderem Sub-
strateinsatz in der BGA und anderen resultierenden Biogaszusammensetzungen kön-
nen ggf. weitere Prozessschritte notwendig werden.  
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Ergänzend zeigt die folgende Tabelle 4.15 den Bedarf eines Kompressors in Abhängig-
keit des Biogasaufbereitungsverfahrens und des Methanisierungsverfahrens bzw. der 
Drücke der jeweiligen Verfahren.  

Tabelle 4.15: Bedarf eines Kompressors in Abhängigkeit von der BGAA und des Metha-
nisierungsverfahrens 

 
 
 
4.5.3 Darstellung der Prozessketten 

Im Folgenden sind beispielhaft einige Prozessketten vereinfacht dargestellt. Sie zeigen 
eine Auswahl der möglichen verschiedenen Prozessketten bei der Kopplung unter-
schiedlicher BGA oder BGAA und Methanisierungsverfahren unter Berücksichtigung 
der benötigten Aufbereitungsschritte. 
 
Wie bereits in den oben aufgeführten Tabellen, wird auch in den Abbildungen deutlich, 
bei welchen Verfahrenskombinationen Unterschiede bei den benötigten Gasbehand-
lungsschritten zwischen der Biogasanlage und der Methanisierung oder danach beste-
hen.  
Für die Verwertung wurde in den Ketten nur die Gasnetzeinspeisung berücksichtigt. Je 
nach Verwertungsweg als CBG oder LNG können ggf. weitere Aufbereitungsschritte 
des SNG notwendig werden. Die Kompression des SNG auf Einspeisedruck befindet 
sich im Bilanzraum der Gasnetzeinspeisung. 
 

 

Abbildung 4.11: Vergleich von Prozessketten bei Kopplung unterschiedliche BGA und 
Methanisierungsverfahren 
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Abbildung 4.12: Vergleich von Prozessketten bei Kopplung unterschiedliche BGAA und 
Methanisierungsverfahren 

 
 
4.5.4 Bewertung der Verfahren und Konzeptauswahl 

Durch die technischen Detailbewertungen zu den einzelnen Verfahren und den Vor-
überlegungen zur jeweiligen Einbindung in die Prozessketten wurde eine Reduktion 
einzelner Verfahren auf die technologisch umsetzbaren und geeignetsten Verfahrens-
kombinationen vorgenommen. Im Rahmen der Simulation und der technischen und 
wirtschaftlichen Bewertung werden die technologisch geeignetsten Konzepte betrach-
tet. Siehe dazu auch Kapitel 6. 
 
Erste technische Reduktionen sind auf Seiten des Biogasinput bereits beschrieben: Zum 
einen wurden nur drei Substrate und die resultierenden Biogaszusammensetzungen 
stellvertretend für alle Substratmischungen berücksichtigt.  
Bei der katalytischen Methanisierung werden bei den weiteren Bewertungen nur der 
Festbettreaktor, der Wirbelschichtreaktor und der Wabenreaktor berücksichtigt. Der 
Mikrokanalreaktor und der 3-Phasen-Reaktor werden aufgrund des niedrigen TRL nicht 
weiter betrachtet.  
Bei der biologischen Methanisierung werden nur ex-situ-Verfahren berücksichtigt, da 
sich bei in-situ-Verfahren keine ausreichend hohen Methankonzentrationen erreichen 
lassen und dies dann eine nachgeschaltete Biogasaufbereitungsanlage nach sich ziehen 
würde. Es werden im Weiteren nur Verfahren berücksichtigt, die unter Druck und 
thermophil betrieben werden, weil dann die Umsatzraten höher sind. Bei drucklosen 
Verfahren werden deutlich größere Behälter nötigt, die auch zu höheren Investitions-
kosten führen.  
Eine Feinentschwefelung ist bei der biologischen Methanisierung nur auf Einspeiseseite 
nötig. Im Produktgas selbst sind ca. 50 ppm enthalten, sodass ein Polizeifilter vor der 
Einspeisung benötigt wird.  
 
Die Gaskonditionierung auf Einspeisequalität wird berücksichtigt. Das so konditionierte 
Gas ist auch bei Verwertung des Gases als LNG oder CBG einsetzbar.  
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5   
Anlagenpotenzial und THG-
Emissionsminderungspotenzial für die jeweiligen BGA-
PtG-Konzepte  

5.1 Anlagenpotenzial für die jeweiligen BGA-PtG-Konzepte 
(IEE, PFI) 

In diesem Kapitel wird das Potenzial für die jeweiligen geeigneten Konzeptvariationen 
in Deutschland abgeschätzt, d.h., für wie viel BGA in Deutschland eine Erweiterung mit 
PtG-Anlagen möglich ist und wie viele PtG-Anlagen und mit welcher Anlagengröße 
umgesetzt werden können. Dazu wurde der Bestand an BGA und BGAA in Deutsch-
land nach Anlagengröße und Anlagentechnik ausgewertet.  
 

5.1.1 BGA-Bestand und PtG-Anlagenpotenzial (PFI) 

Für die Ermittlung des PtG-Potenzials ist zunächst die Auswertung des BGA-Bestandes 
nach Größenklassen von Bedeutung. Aufgrund bislang vorliegender Kalkulationen zu 
Invest- und Betriebskosten, des voraussichtlichen Anteils nicht bzw. nur geringfügig 
skalierbarer Kostenanteile sowie weiterer zu berücksichtigender Kosten auf der Nut-
zungsseite (Einspeisung, Kraftstoff oder Rückverstromung und hieraus resultierende 
Invest- und Betriebskosten) ist in Bezug auf die Methanisierungsleistung (netto, ohne 
Methananteil des Rohbiogases) einer PtG-Anlage mit biologischer Methanisierung von 
einer unteren Grenze von ca. 125 mN

3/h auszugehen. In der nachfolgenden Tabelle 5.1 
wurde der Anlagenbestand entsprechend der Leistungsklassen gruppiert und anhand 
der jeweiligen Summe der installierten Leistung eine durchschnittliche jährliche CO2-
Produktion je Anlage berechnet. Hieraus ergibt sich die theoretische Methanisierungs-
leistung einer einzubindenden PtG-Anlage.   

Tabelle 5.1: Anzahl der Anlagen nach Leistungsklassen und resultierende theoretische 
Leistung (Bezugsgröße 4.380 MW Gesamtleistung Anlagen, 2017). 

Leistungs-
klasse 

Anzahl 
Anlagen 

Summe der  
installierten 
elektrischen 

Leistung 

CO2-Produktion  
je Anlage (Ø) 

[m3/a] 

Theoretische 
Leistung PtG-
Anlage (mN

3 
CH4/h) * 

bis 75 kW 700 ca. 50 MW 135.000 17 

75 - 150 kW 600 ca. 70 MW 225.000 28 

150 - 500 kW 4500 ca. 1800 MW 775.000 95 

500 – 1000 kW 1800 ca. 1350 MW 1.450.000 180 
*kalkuliert auf Basis Volllastbetrieb [8000 h/a] 
 
Auf Basis der oben genannten unteren Grenze der Methanisierungsleistung kommen 
maximal 2.300 BGA mit einer kumulierten installierten elektrischen Leistung von ca. 
2.000 MW in Frage. Auf Grundlage der kumulierten Rohgas- und CO2-Produktion des 
einbezogenen relevanten Anlagenbestandes ergibt sich ein PtG-Potenzial von ca. 3,8 
Mrd. Kubikmetern Methan.  
 
In Hinblick auf Lösungsansätze für kleinere Biogasanlagen (< 500 kWel) ist die Vertei-
lung auf regionaler bzw. Kreisebene von Bedeutung. Aus technischer und ökonomi-
scher Sicht macht bei kleineren Anlagen nur ein gasseitiger Zusammenschluss mit zent-
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raler PtG-Anlage Sinn. Voraussetzung ist eine ausreichende räumliche Nähe von Anla-
gen damit sich ein regionales Rohbiogas-Leitungsnetz umsetzten lässt. Auf Basis aktuell 
bereits umgesetzter Beispiele des gasseitigen Zusammenschlusses (z.B. BGAA Bitburg 
mit 1.800 mN

3 Aufbereitungskapazität und 7 angeschlossenen Biogasanlagen) sollten 6 
- 10 Anlagen mit kleiner bis mittlerer Leistung im Umkreis von 20-25 km um eine po-
tenzielle Zentralanlage verfügbar sein. Daher kommen insbesondere Regionen bzw. 
Landkreise mit hoher Anlagenzahl bei gleichzeitig geringer mittlerer Leistung für ent-
sprechende Konzepte in Frage. Diese finden sich insbesondere im Süden Deutschlands 
(z.B. Kreise Ansbach, Weißenburg-Gunzenhausen, Aichbach-Freidberg, Traunstein in 
Bayern; Ostalbkreis, Schwäbisch-Hall, Alb-Donau-Kreis in Baden-Württemberg) sowie 
verschiedene Regionen in Nord und Nordwestdeutschland (z.B. Emsland, Schleswig-
Flensburg, Nordwestmecklenburg). Das hieraus resultierende zusätzliche PtG-Potenzial 
lässt sich nach aktuellen Erkenntnisstand nur abschätzen da eine Vielzahl weiterer regi-
onaler, genehmigungstechnischer und standortspezifischer Faktoren einfließen. 
Deutschlandweit gibt es ca. 30 regionale Hotspots, d.h. Kreise mit mehr als 60 Biogas-
anlagen. Darüber hinaus gibt es weitere ca. 45 Kreise mit mehr als 30 Biogas-
Standorten. In Summe liegen ca. 3.800 Anlagen in Regionen mit relativ hoher Be-
standsdichte. Bei Annahme, dass 10 % dieser Anlagen für einen Zusammenschluss von 
Einzelanlagen in Frage kommen, würde sich das PtG-Potenzial um ca. 0,3 Mrd. auf 
etwa 4,1 Mrd. m3

 Methan pro Jahr erhöhen.  
 
Bezüglich des PtG-Anlagenpotenzials im zeitlichen Verlauf sind die Restlaufzeiten der 
Bestandsanlagen unter dem jeweiligen EEG-Regime von wesentlicher Bedeutung. Die 
entsprechenden Restlaufzeiten bestimmen maßgeblich den Investitionshorizont. 
Betrachtet wurde diesbezüglich der Zeitraum bis 2033 und dementsprechend der Zu-
bau (Anzahl Anlagen und installierte Leistung) bis einschließlich 2013 (siehe Abbildung 
5.1). In Summe wurden zwischen 2004 und 2013 ca. 6900 Anlagen mit einer installier-
ten elektrischen Leistung von 3300 MW erreicht. Dies entspricht rund 70 % des aktuel-
len Anlagenbestandes und ca. 57 % der gesamten installierten Leistung inkl. Überbau-
ung bzw. rund 78 % der arbeitsrelevanten Leistung (auf Basis der Bruttostromproduk-
tion 2020).   
 

 

Abbildung 5.1: Jährlicher BGA-Zubau und jährliche installierte elektrische Leistung 2004 
- 2013 
 
Ein besonders starker Zubau, jeweils bedingt durch günstige Rahmenbedingungen des 
EEG, fand in den Zeiträumen 2005/2006 sowie 2009-2011 statt. Im Zeitraum 2004 bis 
einschließlich 2008 wurden 2140 Anlagen errichtet mit einem summierten SNG-
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Potenzial (netto auf Basis der summierten CO2-Produktion) von insgesamt 2,1 Mrd. m3. 
Dies entspricht knapp 25 % des theoretischen Gesamtpotenzials von ca. 8,275 Mrd. 
m3/a CO2 (bei 4200 MW arbeitsrelevanter Leistung).  
 
Im Zeitraum 2009 - 2013 lag der Zubau bei rund 4750 Anlagen mit einem SNG-
Potenzial von ca. 4,4 Mrd. m3 bzw. 53 % des Gesamtpotenzials. Anhand der Zahlen 
wir deutlich, dass innerhalb der kommenden 10 Jahre ein wesentlicher Anteil des Anla-
genbestandes aus dem EEG herausfallen wird und eine wirtschaftliche tragfähige An-
schlussnutzung gefunden werden muss. Eine Möglichkeit wäre eine 10-jährigen An-
schlussförderung im EEG durch die Teilnahme am Ausschreibungsmodell. Im Hinblick 
auf eine mögliche Integration von PtG-Anlagen an den betroffenen Bestandsanlagen 
und unter Berücksichtigung der typischen Vorlaufzeiten für Konzeption, Planung, Ge-
nehmigung und Bau von 2 - 4 Jahren würden bei einem Großteil der Anlagen entspre-
chende Investitionsentscheidungen bereits unmittelbar bzw. innerhalb der kommenden 
3 Jahre anstehen. 
 
 
5.1.2 BGAA-Bestand und PtG-Anlagenpotenzial (IEE) 

Für die Auswertung des BGAA-Bestands und des PtG-Anlagenpotenzials wurde der 
BGAA-Bestand für das Jahr 2020 genutzt. Basis ist eine bestehende Datenbasis des 
Fraunhofer IEE zum BGAA-Bestand, die jedes Jahr durch eigene Hersteller- und Betrei-
berbefragungen aktualisiert wird.  
 
In die Auswertung floss der aktuelle Bestand an Biogasaufbereitungsanlagen von 230 
Standorten mit einer installierten Kapazität etwa 256.000 mN³/h Rohgas ein. Die Vertei-
lung der Anlagengrößen ist in Abbildung 5.2 dargestellt.  
 

 

Abbildung 5.2: Häufigkeitsverteilung der Rohgasaufbereitungskapazitäten von Bio-
gasaufbereitungsanlagen (Quelle: eigene Daten des Fraunhofer IEE)    
 
Das technische Potenzial von CO2 aus dem BGAA-Bestand in Deutschland (Stand 2020) 
beträgt 1,9 Mio. t/a, wovon ca. 84 % nutzbar sind. Bei den physikalischen Wasch-
Verfahren ist die CO2-Konzentration im Schwachgas gering, sodass das CO2 bereits 
nach der Flashkolonne abgezogen werden muss und nur ca. 60 % der CO2-Menge 
genutzt werden kann. Auf Basis der knapp 1,6 Mio. t CO2 können theoretisch 8,9 TWh 
SNG produziert werden. Bei der direkten Nutzung des Biogases aus dem BGAA-
Bestand könnten 10,5 TWh SNG pro Jahr produziert werden. 
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Auf der Basis des BGAA-Bestands erfolgte die Auswahl der Größen für die technische 
und wirtschaftliche Simulation (siehe Kapitel 6.1.2). Es wurden die drei häufigsten An-
lagenkapazitäten als potenzielle Anlagen für eine Kopplung mit PtG-Anlagen identifi-
ziert. Die Anlagenhäufigkeit verteilt sich wie folgt: 
 21% der Anlagen weisen 700 mN³/h Rohgaskapazität auf 
 7% der BGAA weisen eine mittlere Größe von ~ 1.000 mN³/h Rohgaskapazität auf 
 24% der BGAA weisen 1.400 mN³/h Rohgaskapazität auf. 

 
Die Methanisierungsanlagengrößen für die gewählten BGAA-Größen betragen abhän-
gig von CO2-Anteil im Biogas zwischen 4,5 und 8,9 MWth. Mit der gewählten Spann-
breite von 700 bis 1400 mN³/h Rohgaskapazität der BGAA können knapp 170 Anlagen 
und damit rund 3/4 des gesamten Bestandes für die Erweiterung mit PtG-Anlagen ge-
nutzt werden. Diese Anlagen umfassen ungefähr 70 % der Rohbiogasmenge. Die 
BGAA können sowohl als Lieferant von Schwachgas als auch von Biogas in Frage 
kommen. Die technische und ökonomische Analyse der BGAA in Kopplung mit PtG-
Anlagen erfolgt in Kapitel 6 und 7.  
 
 

5.2 THG-Emissionsminderungspotenzial (PFI) 

Zur Abschätzung der THG-Emissionsminderungen von PtG-Anlagen werden die bei der 
Potenzialermittlung berechneten SNG-Mengen herangezogen und die dauerhaft im 
Kreislauf gebundenen CO2-Mengen berücksichtigt. Die Grundannahme ist hierbei, dass 
biogenes CO2 aus dem Rohbiogas von BGA / BGAA in PtG-Anlagen zu CH4 reduziert 
wird. Nach einer energetischen Verwertung dieses SNG steht das resultierende CO2 
bilanziell wieder für biologische Wachstumsprozesse zur Verfügung. Somit kann über 
die Kapazität und die Auslastung von PtG-Anlagen eine Aussage zu dauerhaft gebun-
denen CO2-Mengen getroffen werden. Für die Abschätzung der hieraus resultierenden 
THG- Emissionsminderungen werden Kenndaten fossiler Referenzsysteme verwendet 
(Methodenhandbuch Stoffstromorientierte Bilanzierung der Klimagaseffekte, 2013).  
 
Im Rahmen der Potenzialermittlung (Kapitel 5.1) wurde ein unter technischen und wirt-
schaftlichen Gesichtspunkten verfügbares PtG-Potenzial von 3,8 - 4,1 Mrd. m3 SNG pro 
Jahr ermittelt. Dies umfasst die Bestandsanlagen welche aufgrund Ihrer Größe (bzw. 
installierten Leistung) und/oder weiterer Standortfaktoren prinzipiell für eine Anbin-
dung an eine PtG-Anlage in Frage kommen. Darüber hinaus sind für die Kalkulation 
von Minderungspotenzialen die Restlaufzeiten der Bestandsanlagen innerhalb des je-
weils gültigen EEG zu berücksichtigen (im Regelfall 20 Jahre ab dem Jahr der Inbetrieb-
nahme). Im Folgenden wird der 10-Jahreszeitraum 2024 - 2033 betrachtet und dem-
entsprechend die Bestandsanlagen die zwischen 2004 - 2013 in Betrieb genommen 
wurden. Bezieht man zunächst nur diese Anlagen in die Betrachtung ein, reduziert sich 
das PtG-Potenzial auf 2,1 - 2,3 Mrd. m3 SNG (Referenzjahr 2033).  
 
Die hieraus resultierenden THG-Emissionsminderungen ergeben sich aus den der SNG-
Produktion zuzuordnenden CO2-Emissionen in Abhängigkeit der Nutzungsoption (SNG 
für Stromerzeugung, Wärme, Kraftstoff) und dem jeweiligen fossilen Referenzsystem. 
Die Treibhausgasemissionen von SNG aus PtG-Anlagen ergeben sich im Wesentlichen 
aus der Konversion (Elektrolyse und Eigenenergiedarf der Methanisierung). Der Eigen-
energiebedarf der Methanisierung (auf der Grundlage biologischer Methanisierung) ist 
mit ermittelten 0,44 - 1,3 kWhel je m3 SNG relativ gering (siehe auch Kap. 7.2). Rele-
vanter ist der Strombedarf für die Elektrolyse mit ca. 18 kWhel/m3 (4,5 kWh je m3 H2). 
Somit ergeben sich für die Konversion ca. 18,5 - 20 kWhel pro m3 SNG. Unter der Vo-
raussetzung, dass ausschließlich Strom aus EE-Anlagen verwendet wird, resultieren 
hieraus 6 - 28 g CO2-Äq./MJSNG (in Abhängigkeit von der EE-Anlage [WKA mit 11 g 
CO2/kWh, PV mit 50 g CO2/kWh]). Die weiteren Emissionen (Lagerung, Transport etc.) 
lassen sich anhand von Referenzwerten für Biomethan mit 5 - 10 g CO2-Äq./MJSNG 
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abschätzen. Die der Bereitstellung der Biomasse für die Erzeugung des Rohbiogases 
zuzuordnenden CO2-Emissionen (Anbau, Düngung, Ernte etc.) sind nicht berücksich-
tigt, da sie der angeschlossenen Biogasanlage (bzw. dem Methananteil des Rohbioga-
ses) zuzuordnen sind. Auf dieser Grundlage ergeben sich Gesamtemissionen in der 
Spannbreite von 11 - 38 g CO2-Äq./MJSNG.  
Auf Basis der vorliegenden Projektergebnisse sind die bevorzugten Nutzungsoptionen 
der Wärme- und der Kraftstoffsektor. Die entsprechenden fossilen Referenzsysteme 
weisen THG-Emissionen von 84,1 g CO2-Äq./MJ (Kenndaten Wärmebereitstellung Mix 
Erdgas/Heizöl; 2030) und 83,8 g CO2-Äq./MJ (Benzin/Diesel EU RED) auf. Somit erge-
ben sich bei einer entsprechenden Substitution THG-Emissionsminderungspotenziale 
von rund 46 - 73 g CO2-Äq./MJ. Auf Basis des volumetrischen Heizwertes von SNG (36 
MJ/m3) und des ermittelten PtG-Potenzials resultieren hieraus Reduktionspotenziale von 
3,5 - 6 Mio. t CO2 pro Jahr (ab 2033). 
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6   
Technische Bewertung der BGA-PtG-Prozessketten  

In diesem Kapitel erfolgt die technische Bewertung der für verschiedene BGA-PtG-
Anlagenkonzepte umzusetzenden Prozessketten und die Ermittlung der Investitions- 
und Betriebskosten der jeweiligen Prozessketten. Dafür wurde ein Simulationsmodell 
zur Modellierung der jeweiligen BGA-PtG-Anlagen-Kombinationen mit Matlab aufge-
baut.  
 
Im Folgenden wird der technische Input für die Simulation, welcher aus den techni-
schen Vorüberlegungen und Bewertungen zu BGA, BGAA, sowie den katalytischen 
und biologischen Methanisierungsverfahren resultiert, zusammengefasst. Danach wird 
der Aufbau des Simulationsmodells vorgestellt. Es werden die Auswahl der berechne-
ten Prozessketten bzw. Szenarien und danach die Ergebnisse der technischen Simulati-
on vorgestellt. 
 
 

6.1 Technischer Input zu BGA und BGAA (IEE) 

Im Folgenden wird die auf den technischen Vorüberlegungen beruhende Auswahl für 
BGA-Größen, eingesetzte Substrate, BGAA-Verfahren und -Größen sowie Gaszusam-
mensetzungen für die technische und wirtschaftliche Simulation vorgestellt. 
 
6.1.1 Festlegungen zu Biogasanlagen  

Basis für die Festlegung der Größen bzw. Biogasvolumenströme für die BGA mit Vor-
Ort-Verstromung für die technische und wirtschaftliche Simulation ist die Analyse des 
Biogasanlagenbestand für 2020 in Deutschland (siehe Kapitel 4.1). Die bei der weiteren 
Bewertung berücksichtigen BGA-Größen zur Kopplung mit einer Methanisierungsanla-
ge wurden entsprechend des 25-, 50- und 75-Perzentils des BGA-Bestandes gewählt. 
Daraus resultieren die in Tabelle 6.1 zusammengefassten Anlagengrößen, die bei den 
Prozessketten in der Simulation bewertet werden. Randbedingung waren, dass keine 
Anlagen kleiner als 250 kWel (BHKW-Leistung) genutzt werden, weil die spezifischen 
Investitionskosten sehr hoch sind. Zusätzlich wird eine 2 MWel Anlagengröße für die 
Simulation berücksichtigt.  

Tabelle 6.1: Auswertung des BGA-Bestands als Basis für die in der technischen und wirt-
schaftlichen Simulation genutzten Anlagengrößen 
 Anlagengröße in kWel 

Jahr 2020 
Anlagengröße in kWel 

Jahr 2017 

25-Perzentil  250 250 

Median 500 400 

75-Perzentil 800 635 

Summe der Standorte 5.000 5.300 

Leistung 2.698 2.200 
Die durchschnittlichen Anlagengrößen für 2020 werden für die Simulation verwendet. 
 
Auf Basis einer durchschnittlichen elektrischen Leistung der BHKWs werden die Bio-
gasmengen und CO2-Mengen und daraus die thermische Leistung der Methanisierung 
berechnet.  
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Wie in Kapitel 4.5 beschrieben, werden stellvertretend für die Bandbreite an Substraten 
und Substratmischungen folgende drei Substrate unterschieden und in der technischen 
und wirtschaftlichen Simulation berücksichtigt: 
 Abfälle aus der braunen Tonne 
 Reststoffe (landwirtschaftliche Reststoffe, Co-Vergärung von 70%NawaRo und 

30% Gülle als repräsentative Anlage) 
 nachwachsende Rohstoffe (NawaRo). 

 
Es wird angenommen, dass das Biogas grob entschwefelt und entfeuchtet aus der BGA 
übergeben wird. Es werden die Änderungen der Gaszusammensetzungen durch die 
wechselnden Substrate berücksichtigt. Es wird angenommen, dass es keine Änderung 
der Gaszusammensetzung durch unterschiedliche Anlagengrößen gibt. Es wird in der 
Simulation mit den in Tabelle 6.2 zusammenfassten Biogaszusammensetzungen ge-
rechnet. 
 
Neben den Biogas-Hauptkomponenten wie Methan und CO2 werden für die Simulation 
die H2S-Konzentrationen in ppm für die Berechnungen der Feinentschwefelung vor der 
katalytischen Methanisierung berücksichtigt. Die Biogas-Bestandteile N2, O2 und NH3 
werden einbezogen und unter „Sonstige“ [Vol.%] zusammengefasst. Zudem werden 
die Summe an organischen Siliziumverbindungen, Summe Nicht-H2S-Schwefel und 
Summe NMVOC (Nicht-Methan-VOC) unter „Spurengase“ [ppm] einbezogen und zu-
sammengefasst. Basis sind Erfahrungswerte des Fraunhofer IEE von diversen Biogasan-
lagen.  

Tabelle 6.2: Durchschnittliche Biogaszusammensetzung bei den Substraten Braune Ton-
ne, Reststoffe und NawaRo, die in der technischen Simulation eingesetzt werden.  

Konzentration Einheit Braune Tonne Reststoffe NawaRo 

Methan  Vol.% 54,95 52,98 52,98 

CO2  Vol.% 40,98 41,99 42 

H2 Vol.% 0 0 0 

H2S ppm 200 200 200 

Wasser Vol.% 3 3 3 

Spurengase ppm 500 100 0 

Sonstige Vol.% 1 2 2 
Quelle: Erfahrungswerte des Fraunhofer IEE. 
 
 
6.1.2 Festlegungen zu Biogasaufbereitungsanlagen  

Basis für die Festlegung der Größen bzw. Biogasvolumenströme für die BGAA für die 
technische und wirtschaftliche Simulation ist die Analyse des BGAA-Bestands für 2020 
in Deutschland. Für die bei der weiteren Bewertung berücksichtigen BGAA-Größen zur 
Kopplung mit einer Methanisierungsanlage wurden die drei häufigsten Baugrößen mit 
einer Rohgaskapazität von 700, 1.000 und 1.400 mN³/h gewählt. Die Methanisierungs-
anlagengrößen für die gewählten BGAA-Größen betragen abhängig vom CO2-Anteil 
im Biogas zwischen 4,5 und 8,9 MWth.  
 
Wie in Kapitel 4.5.2 beschrieben, werden für die technische und wirtschaftliche Simula-
tion 5 BGAA-Verfahren ausgewählt, die dem Stand der Technik entsprechen:   
 Membranverfahren 
 Druckwasserwäsche (DWW) 
 Druckwechselabsorption (DWA) 
 Aminwäsche  
 Polyethylen-Glykol-Wäsche (PE-Wäsche) 
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Um den Aufwand für die Prozesskettendefinition und die anschließende Auswertung 
nicht zu vervielfachen, wurde für die Berechnungen in der technischen und wirtschaft-
lichen Simulation davon ausgegangen, dass die Substratbasis bei allen BGA mit BGAA 
die gleiche ist und somit auch die Zusammensetzung des Biogases, welches in die 
BGAA bzw. die Methanisierung geht, immer gleich ist. Als Substratbasis wurde Nawa-
Ro gewählt, weil es das häufigste Substrat bei BGAA ist. Die durchschnittliche Gaszu-
sammensetzung für Biogas aus NawaRo ist in Tabelle 6.2 aufgeführt. Die vom BGAA-
Verfahren abhängigen Drücke des Biogases wurden berücksichtigt. Diese sind in Tabel-
le 4.15 dargestellt und vor allem für die Bewertung des Kompressorbedarfs inklusive 
Berechnung des Strombedarfs für die Kompression auf Betriebsdruck der Methanisie-
rung relevant.  
 
Bezüglich der Schwachgaszusammensetzung wurde die Abhängigkeit der verschiede-
nen BGAA-Verfahren berücksichtigt. Es wird in der Simulation mit der in Tabelle 6.3 
zusammenfassten Schwachgaszusammensetzung gerechnet.  

Tabelle 6.3: Durchschnittliche Schwachgaszusammensetzung bei den verschiedenen 
BGAA-Verfahren. 

Konzentration Einheit 
Membran DWW Amin- 

wäsche 
DWA PG- 

Wäsche 

Methan  Vol.% 0,5 5 0,2 1,8 5 

CO2  Vol.% 98,6995 92,9995* 98,4995 96,9495 92,9995* 

H2 Vol.% 0 0 0 0 0 

H2S ppm 5 5 5 5 5 

Wasser Vol.% 0 0 0 0 0 

Spurengase ppm 0 0 0 0 0 

Sonstige Vol.% 0,8 2 1,3 1,25 2 
* CO2 wird nach Flashkolonne abgezogen 
 
Bei den physikalischen Wäschen (Druckwasserwäsche und Polyglykol-Wäsche) wurde 
angenommen, dass der CO2-Strom bereits nach der Flash-Kolonne abgezogen wird, 
was aber dazu führt, dass nur 60% des CO2 aus dem Biogas genutzt werden können. 
Diese Mengen werden als Input für die Simulation berücksichtigt.  
 
Es wurde davon ausgegangen, dass moderne BGAA eine Feinentschwefelung besitzen 
und dass bei allen BGAA H2S-Gehalte von < 5 ppm erreicht werden. Eine (Fein-
)Entschwefelung entfällt somit bei den simulierten Prozessketten. Ggf. ist der Einsatz 
eines Aktivkohlefilters als Polizeifilter bei der katalytischen Methanisierung vorzusehen. 
Dies wurde im Rahmen der Simulationen bisher jedoch nicht berücksichtigt.  
 

6.1.3 Zusammenfassung der für die Simulation gewählten Anlagengrößen 

Basierend auf den oben gewählten BGA- und BGAA-Größen und den aus diesen resul-
tierenden Biogas- bzw. Schwachgasmengen, wurden jeweils die resultierende Methani-
sierungsanlagenleistung ermittelt. Bei den BGA mit Vor-Ort-Verstromung wurden die 
durchschnittlichen Gasmengen basierend auf der elektrischen Leistung des BHKWs, 
durchschnittlicher Wirkungsgrade und Betriebsstunden ermittelt. Für die Berechnung 
der Methanisierungsleistung wird die zu methanisierende CO2-Menge auf Basis des 
CH4/CO2-Verhältnisses von 55%/45% berechnet. 
 
Auf Basis dieser Angaben wurden „Sets“ definiert, die später in der Simulation berech-
net werden und diese unterschiedliche Anlagengrößen abbilden. Die für die Simulation 
benötigten spezifischen Investitions- und Betriebskosten für jede Komponente werden 
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in Abhängigkeit der Anlagengröße hinterlegt und sind immer als spezifische Werte 
bezogen auf die Methanisierungsleistung angegeben. In der folgenden Tabelle 6.4 sind 
die definierten 10 Sets für die Kopplung von BGA/BGAA und Methanisierung zusam-
mengefasst.  

Tabelle 6.4: Sets für die Kopplung von BGA/BGAA und Methanisierung. 

  Set 1 Set 2 Set 3 Set 4 Set 5 Set 6 Set 7 Set 8 Set 9 Set 10 
Info  BGA BGA BGA BGA BGAA BGAA  BGAA  BGAA BGAA BGAA 

Gas  Biogas Biogas Biogas Biogas Biogas Biogas Biogas CO2 CO2 CO2 

BHKW kWel 250  500  800  2.000       

Rohbiogas 
mN

3 
ca. 
100  

ca. 
200  

ca. 
350  

ca. 
850  

700  1.000  1.400 700*  1.000* 1.400* 

Pthermisch Me-
thanisierung 

kWth 
ca. 
700 

ca. 
1.400 

ca. 
2.200 

ca. 
5.500 

ca. 
4.500 

ca. 
6.400 

ca. 
8.900 

ca. 
4.500 

ca. 
6.400 

ca. 
8.900 

* Bei den Sets 8 bis 10 sind die Volumenströme bei den physikalischen Wäschen 60% geringer. 
 

6.1.4 Weitere Randbedingungen für die Simulation von BGA und BGAA 

Die BGA und BGAA werden nicht simuliert. Gasqualitäten für Biogas oder CO2 müssen 
in der Simulation hinterlegt werden. Die entsprechende mittlere Konzentration für 
Biogas und CO2 sind in Tabelle 6.2 und Tabelle 6.3 dargestellt. Bei der BGA wird ein 
atmosphärischer Biogasdruck (+ 5 bis 10 mbar Überdruck) sowie eine Biogastempera-
tur von 25 °C berücksichtigt.  
 

6.2 Technischer Input und Vorbewertung der Prozessketten 
bei der Kopplung von Biogasanlagen und katalytischer Me-
thanisierung (IEE) 

Bezüglich der katalytischen Methanisierung wurden aufgrund der technischen Reife der 
Verfahren in dem Simulationsmodell die folgenden Verfahren berücksichtigt: 
 Festbettreaktor  
 Wirbelschichtreaktor  
 Wabenreaktor. 

 
Es wurden umfangreiche Daten zu real existierenden Anlagen gesammelt. Für diese 
Verfahren wurden Angaben des Festbettreaktors der Praxisanlage in Werlte, des Wir-
belschichtreaktors des Paul-Scherrer-Instituts und des Wabenreaktors aus der Methani-
sierungsanlage in Falkenhagen genutzt.  
 
Es wurden für alle Verfahren die gleichen Anforderungen bezüglich der Qualität des 
Biogases bzw. des Schwachgases angenommen und wie bereits in Kapitel 4.5 be-
schrieben eine Biogasfeinentschwefelung, ein Biogaskompressor und eine Biogastrock-
nung, bzw. ein Schwachgaskompressor und eine Schwachgastrocknung vor der Me-
thanisierung in der Prozesskette berücksichtigt.  
 
Die technischen Parameter für die drei katalytischen Methanisierungsverfahren sind in 
der Tabelle 6.5 zusammengefasst. Der Druck der Methanisierung bestimmt den Be-
triebsdruck in der Anlage und die Kompressorleistung.  
 
Neben dem Betriebsdruck und der Betriebstemperatur sind die CO2-Umsatzrate sowie 
die erzielbare CH4-Konzentration im Produktgas zur Charakterisierung der Verfahren 
notwendig. Die letzten beiden Werte werden auf Basis von Literaturangaben ermittelt 
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und mit den Ergebnissen aus Gleichgewichtsberechnungen verglichen. Auf Basis des 
Betriebsdrucks und der Betriebstemperatur der Methanisierung werden eigene CO2-
Umsatzraten und die resultierende Gaszusammensetzung des SNG berechnet. In dem 
Zusammenhang wird auch die maximal nutzbare Wärme ermittelt.   
 
Die Methanisierungsanlage in Falkenhagen mit dem Wabenreaktor hat einen nachge-
schalteten Festbettreaktor und eine Trocknung (Schlautmann 2021). Vermutlich wer-
den deswegen so hohe Umsatzraten der Anlage erreicht, die bei den Betriebsbedin-
gungen des Wabenreaktors laut Gleichgewichtsberechnungen nicht zu erreichen wä-
ren.  

Tabelle 6.5: Parameter für die katalytischen Methanisierungsverfahren Festbettreaktor, 
Wirbelschichtreaktor, Wabenreaktor 

Parameter 
 

Einheit 
Festbett- 
reaktor1) 

Wirbelschicht-
reaktor2) 

Waben- 
reaktor3) 

Betriebsdruck bar 9 6; bis 12 14 

Betriebstemperatur °C 2365) 320-360 350 

Angaben zur CO2-Umsatzrate %  84-90 994) 

Angaben zur erreichten  
CH4-Konzentration* 

Vol.% 
96,64) 85-90 994) 

Aus GG- 
Simulation 
ermittelt 
(Ideal-
Werte) 

CO2-Umsatzrate % 98,9 95,56) 95,7 

CH4 Konzentrati-
on 

Vol.% 
97,6 90,6 91,1 

HT-Wärme  
Potenzial 

%therm 
11,3 8,9 9 

NT-Wärme  
Potenzial 

%therm 
10,6 12,2 12,2 

* ohne Nachbehandlung/ Gasaufbereitung 
1) Audi-Anlage in Werlte, Abschlussbericht WOMBAT, eigene Informationen des IEE 
2) Calbry-Muzyka und Schildhauer (2020), Kunz und Schildhauer (2017), Witte et al. (2019)  
3) Schlautmann et al. (2021) 
4) Nicht eindeutig, ob vor oder nach einer nachgeschalteten Aufbereitung 
5) mehre Stufen, mittlere Temperatur der letzten Stufe 
6) bei 350°C, bei 320°C sind es 96,8% Umsatz und 93,2% CH4

 

 
Das Ergebnis des Wirbelschichtreaktors basiert auf der Anlage in Werdhölzli des Paul-
Scherrer-Instituts und vom Paul-Scherrer-Instituts veröffentlichen Quellen. Für die Me-
thanisierungs-Pilotanlage „GanyMeth“ wird ein Druckbereich von 1 bis 12 bar angege-
ben. Für die Gleichgewichtsberechnung wird eine Temperatur von 350°C und ein 
Druck von 12 bar genutzt.  
 
Aus reaktionskinetischen Gründen kann bei den Reaktionsbedingungen der Methani-
sierung (> 300°C) kein vollständiger Umsatz von CO2 und Wasserstoff in Methan er-
reicht werden. Das im Produktgas verbleibende CO2 ist für die Gasnetzeinspeisung kein 
Problem, allerdings sind die Wasserstoffkonzentrationen zu hoch. Deswegen wird nach 
der Methanisierung eine Konditionierung des SNG eingeplant.  
 
Es wird mit einem Wirkungsgrad der Elektrolyse von 67% und einem Wirkungsgrad der 
katalytische Methanisierung von 78,4% gerechnet.  
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6.3 Technischer Input und Vorbewertung der Prozessketten 
bei der Kopplung von Biogasanlagen und biologischer Metha-
nisierung (PFI) 

Auf der Grundlage der ermittelten Leistungsparameter der unterschiedlichen Verfahren 
der biologischen Methanisierung erfolgte die technische Vorbewertung der Prozessket-
ten auf Basis einer Anlage unter thermophilen Bedingungen im Druckbetrieb mittels 
Rieselstrom / Festbettreaktoren. Als Basismodell wurde die Anbindung der Methanisie-
rung an eine Biogasanlage mit einer Produktionskapazität von 500 mN

3/h Rohbiogas 
betrachtet. Um alle notwendigen Haupt- und Nebenaggregate einschließlich der Ener-
gie- und Leistungsdaten sowie alle Stoffflüsse zu erfassen, erfolgte die Ausarbeitung 
eines vollständigen Verfahrensschemas einschließlich der Ermittlung des leistungsab-
hängigen Energiebedarfs. 
 
Hierzu wurde die folgende Verfahrensbeschreibung ausgearbeitet und ein Fließbild mit 
den Stoff- und Energiemengen erstellt (siehe Abbildung 6.1). 
 

 

Abbildung 6.1: Fließbild mit Stoff- und Energiemengen (Verbrauch und Erzeugung) 
 
Parallel wurden die notwendigen Aggregate mit deren Leistungsparametern identifi-
ziert. Für die Stoff- und Energieflüsse wurde der nachfolgend beschriebene und im 
Fließbild dargestellte Verfahrensablauf unter der Annahme einer Gaseinspeisung in das 
Erdgasnetz zugrunde gelegt: 
 
Zunächst erfolgt die Zuführung des Rohbiogases über den Rotationsverdichter V1 und 
die Gasdurchflussmessung GD1 im Festbettreaktors K1. Gleichzeitig wird im Verhältnis 
zum zugeführten Kohlendioxid die 4-fache Menge an Wasserstoff über die Gasdurch-



Fraunhofer IEE  (BGA-PtG)2  Partner PFI und HfWU  60 | 177

 

 

Technische Bewertung der BGA-

PtG-Prozessketten 

 
 
 

flussmessung GD2 zugegeben. In der Kolonne K1 wird der Betriebsdruck auf ca. 6 bar 
gehalten. Der Druckabfall durch die mikrobiologische Umsetzung von Wasserstoff mit 
Kohlendioxid zu Methan und Wasser wird durch die ständige Gaszuführung kompen-
siert. 
 
Über das Stellventil SV2 wird das vorbehandelte Gasgemisch kontrolliert (über GD3) zur 
Einstellung der geforderten Einspeisequalität und Zwischenspeicherung in die Kolonne 
K2 überströmt. Nach erfolgter Einspeisefreigabe wird das Gas mit einem definierten 
Volumenstrom (Regelkreis SV3 mit GD4) über den Wärmetauscher WT3 vorentfeuchtet 
(Abkühlung auf 10 °C). Dafür wird sowohl der Luftkühler LK2 als auch das Kälteaggre-
gat KA verwendet. Nach dem Durchströmen des Adsorptionstrockners und des Aktiv-
kohlefilters unterschreitet die Konzentration der Spurengase (H2O, H2S, etc.) die 
Grenzwerte nach DVGW G 260 und G 262. 
 
Das Festbett der Kolonne K1 und K2 und die darauf anhaftenden Methanbakterien 
werden permanent über die Flüssigkeitspumpe P1 mit einem Nährmedium beauf-
schlagt. Zur Nährmedienaufbereitung und Wasserabtrennung wird ein Teilstrom der 
Ultrafiltration UF und danach der Membrandestillation MD zugeführt. Medienbestand-
teile werden aus dem Retentat der MD zurückgewonnen und das Wasser im Permeat 
der MD wird der Elektrolyse zugeführt. Während der Nährmedienumwälzung muss 
über dem Wärmetauscher WT1 die beim Methanisierungsprozess entstehende Wärme-
energie abgeführt werden. Diese kann auf einem Temperaturniveau von über 60 °C zur 
Fermenterbeheizung genutzt werden. Sollte die Wärme nicht abgenommen werden, 
dann wird sie über den Notkühler rückgekühlt. Die auf Basis der Verfahrensbeschrei-
bung resultierenden Daten zu Anlageninput und -output sind in der nachfolgenden 
Tabelle 6.6 zusammengefasst. 

Tabelle 6.6: Anlageninput und -output bei Anbindung einer PtG-Anlage mit biologischer 
Methanisierung an eine BGA mit 500 mN

3/h Rohgasproduktion 

 
   

Für die Ermittlung der Energiebilanz wurden für alle in das Verfahrenskonzept einge-
bundenen Aggregate reale Leistungsdaten ermittelt. Die Ergebnisse der Analyse sind in 
der nachfolgenden Tabelle 6.7 zusammengefasst. 

Anlageninput Elektrolyse:
elek. Energie: 4.478 kW/h 4,5 kWh/Nm3 Wasserstoff
Wasser 801 kg/h

Anlageninput BM:
Biogasinput: 500 Nm3/h 50,00% CO2-Anteil im Biogas

Wasserstoff: 995 Nm3/h
Sauerstoff: 498 Nm3/h

Anlagenoutput:
synth. Methan: 245 Nm3/h Kohlendioxid: 5 Nm3/h 0,96%
Biomethan: 250 Nm3/h Wasserstoff: 15 Nm3/h 2,88%
Methan ges. 495 Nm3/h 95,19% Stickstoff+R 5 Nm3/h 0,96%
therm. Energie: 833 kW/h Wasser: 399 kg/h
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Tabelle 6.7: Strombedarf der in den Prozess einbezogenen Aggregate 

 
Wie man den Tabellen entnehmen kann, werden die Vorgaben für die Einspeisung ins 
Gasnetz eingehalten. 833 kW/h an Wärmeenergie sind für weitere Anlagen und Pro-
zesse nutzbar. Von dem Wasserbedarf für die Elektrolyseanlage kann nahezu die Hälfte 
(399 l/h) aus der BM zurückgewonnen werden. Der anlagenspezifische Strombedarf 
liegt bei rund 107 kW/h im Volllastbetrieb. Bezogen auf den Anlagenoutput von 500 
mN

3/h Biomethan ergeben sich hieraus ca. 0,22 kWh/mN
3 die sich der biologischen Me-

thanisierung als Energiebedarf zurechnen lassen. Grundsätzlich lässt sich das beschrie-
bene Modell auf verschiedene Größenklassen skalieren, der Energiebedarf hängt im 
Wesentlichen von der Produktionsleistung der jeweiligen Anlage an (spezifischer Ener-
giebedarf) und macht unter Berücksichtigung der Elektrolyse weniger als 3 % des Ge-
samtenergiebedarfs aus (nicht berücksichtigt sind die spezifischen Energiekosten der 
angeschlossenen Biogasanlage). 
 

6.4 Weiterer technischer Input aus der Vorbewertung 

Im Folgenden wird auf weitere Aspekte eingegangen, die bei der Konzeptbewertung 
bzw. im Rahmen der Umsetzung der technischen und wirtschaftlichen Situation disku-
tiert wurden.  
 
Festlegung zu Speichern 
Im Fall der Methanisierung von Biogas aus der BGA oder BGAA (bei Direktmethanisie-
rung) können folgende Speicher zum Einsatz kommen.  
 Biogasspeicher (Ausnutzung der bestehenden Speichervolumina) 
 Biogasspeicher (zusätzliche Speichervolumina) 
 Wasserstoffspeicher 
 SNG-Speicher bzw. Rückführung des SNG vor der Einspeisung. 

 
Der SNG-Speicher bzw. die Rückführung des SNG vor Einspeisung ist insbesondere 
dann nötig, wenn der Methanisierungsreaktor nur stundenweise in Betrieb ist. Er dient 
der Optimierung der Einspeisung oder als Option, wenn ein der Methanisierung nach-
gelagerten Prozessschritt folgt, um den Betrieb zu verstetigen. 
 
Die Gasspeicherung vor Ort mit anschließender Rückverstromung ist für längere Spei-
cherzeiträume nicht wirtschaftlich darstellbar. Bezogen auf kurze Speicherzeiträume 

Bezeichnung Auslegung/ Medium PEL in kW Faktor PEFF in kW

Verdichter (V1)* 500 m3/h Biogas 60,0 1 60
Gaszirkulationspumpe (V2) 60 m3/h Prozessgas 16,0 0,2 3,2
Gaszirkulationspumpe (V3) 60 m3/h Prozessgas 16,0 0,2 3,2
Umwälzpumpe (P1) 50 m3/h N-Medium 20,0 1 20
Rückkühler N-Medium (LK1) 800 kWth Wasser 7,5 0,5 3,75
Ultrafiltration (UF) 500 l/h N-Medium 1,0 1 1
Membrandestillation (UF) 500 l/h Filtrat 1,0 1 1
Adsorbtionstrockner 500 m3/h Synthesegas 6,0 1 6
Dosierpumpe (P5) 500 l/h N-Medium 3,0 0,2 0,6
Rückkühler SNG (LK2) 500 m3/h Synthesegas 0,6 1 0,6
Kälteaggregat SNG (KA) 500 m3/h Synthesegas 3,5 0,5 1,75
Mess- und Regeltechnik 5,0 1,1 5,5
* bezieht sich auf einen Standard Rotationsverdichter

Summe: 106,60
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hat die Option im Vergleich zu Batterien einen schlechteren elektrischen Wirkungsgrad 
bei höheren Investitionskosten.  
 
Im Fall der Schwachgasnutzung bei BGAA können folgende Speicher zum Einsatz 
kommen. 
 Wasserstoffspeicher 
 CO2-Speicher 
 SNG-Speicher bzw. Rückführung des SNG vor der Einspeisung. 

 
Für die Simulation wurden angenommen, dass keine zusätzlichen Speicher in die Pro-
zesskette integriert werden. Dies wäre eine Option zur Optimierungsoption des Simula-
tionstool im nächsten Schritt. 
 
 
Festlegungen zu betrachteten Gasbereitstellungsoptionen 
Es wurden vier Gasbereitstellungsoptionen für die anschließende Nutzung des SNGs 
technisch in Kapitel 4.4 bewertet. 
 
Die Gaseinspeisung ins Erdgasnetz ist der klassische Weg für Biomethan und SNG. Die 
erforderliche Gasbeschaffenheit für die Gaseinspeisung in das öffentliche Gasnetz in 
Deutschland wird durch die DVGW – Arbeitsblätter G 260 und G 262 geregelt. Die 
Gaseinspeisung wird als Basisfall für die Bereitstellungsoptionen in der Simulation be-
rücksichtigt. Die Prozesskette bzw. die nach dem SNG benötigten Nachbehandlungs-
schritte sind so gewählt, dass das SNG die festgelegte Einspeisequalität einhält. In der 
Simulation werden neben Gasbegleitstoffen auch der Wobbe-Index, der Brennwert und 
die relative Dichte ermittelt. Die Einspeisekriterien nach DVGW Regelwerk G260 (2000) 
sind in Tabelle 6.8 zusammengefasst.  
Die Gaseinspeisung ermöglicht die vielfältige Nutzung des SNG unabhängig vom Ort 
der Methanisierungsanlage. Das Gas kann auch in CNG-Tankstellen genutzt werden.  

Tabelle 6.8: Auszug der Einspeisekriterien nach DVGW Regelwerk G260 (2000)  

Bezeichnung Einheit Gruppe L Gruppe H 

Wobbe-Index      

Gesamtbereich 
kWh/m³ 10,5 – 13,0 12,8 – 15,7 

MJ/ m³ 37,8 – 46,8 46,1 – 56,5 

Nennwert 
kWh/m³ 12,4 15,0 

MJ/ m³ 44,6 54,0 

Schwankungsbereich im öffentl. 
Versorgungsgebiet 

kWh/m³ + 0,6 + 0,7 

MJ/ m³ - 1,4 - 1,4 

Brennwert 
kWh/m³ 8,4 – 13,1 

MJ/ m³ 30,2 – 47,2 

Relative Dichte   0,55 – 0,75 

Methan Mol. % ≥ 90 ≥ 95 

Kohlenstoffdioxid Mol. % ≤ 10 ≤ 5 

Wasserstoff Mol. % ≤ 5 
Schwefelwasserstoff mg/m³ 5 

   in Ausnahmefällen kurzzeitig mg/m³ 10 
* DVGW G 260 (2013), DVGW G 262 (2011) 
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Wärmeerzeugung und -bedarfe 
Die erzeugten Wärmemengen, die in den Wärmetauschern für Hoch- und Niedertem-
peraturniveaus ausgekoppelt werden, sind maßgeblich vom Methanisierungsprozess 
abhängig, weshalb auf die dort hinterlegten potenziellen Wärmemengen pro installier-
te thermische Leistung der Methanisierung bei Idealbedingungen zugegriffen wird.  
Es wird in der Simulation festgelegt, welcher Anteil der idealen Wärmemenge genutzt 
und verkauft werden kann. Ebenso wird der Verkaufspreis für die Hochtemperatur- 
und Niedertemperaturwärme in der Simulation festgelegt. Diese können zwischen den 
Szenarien verändert werden. 
 
Zu Ermittlung der Wärmebedarfe je Komponente wird in jeder Komponente ein spezifi-
scher Wärmebedarf hinterlegt, mit dem in einer einfachen Multiplikation mit Volllast-
stunden und installierter Leistung die benötigte Wärmemenge berechnet wird.  
 
 
Überlegungen zu möglichen Betriebsweisen der Elektrolyse 
Es gibt eine Vielzahl von Aspekten zur Optimierung des Betriebs der Elektrolyse. Dies ist 
jedoch nicht Teil dieser Studie, die sich auf die Kopplung von BGA bzw. BGAA mit 
Methanisierungsverfahren konzentriert. Die Elektrolyse wird lediglich als Teil der Pro-
zesskette zur Produktion des Inputgases „Wasserstoff“ betrachtet. Die Ergebnisse der 
wirtschaftlichen Bewertung zeigen jedoch den Einfluss des Strompreises und damit der 
Wasserstoffkosten auf, sodass in einem nächsten Optimierungsschritt das Simulations-
tool auch bezüglich der Erweiterung zu Fragen der Optimierung der Wasserstoffpro-
duktion bewertet werden soll.  
 
Die Elektrolyse ist in der Simulation als eine Komponente integriert, sodass sie technisch 
und wirtschaftlich mit simuliert wird und die Kosten als auch der Strombedarf für die 
Wasserstoffproduktion ermittelt und bewertet werden können. Alternativ kann auch 
ein Wasserstoffeinkaufspreis für die Simulation hinterlegt werden. 
 
Auf weitere Aspekte bzw. Komponenten der technischen und wirtschaftlichen Simula-
tion wird hier nicht eingegangen, da dies in Gänze dem Programmcode und der Da-
tenbasis im Anhang zu entnehmen ist bzw. in einem Repository veröffentlicht wird.  
 
 

6.5 Auswahl der in der Simulation betrachteten Prozessket-
ten (IEE) 

Durch die technischen Detailbewertungen zu den einzelnen Verfahren und den Vor-
überlegungen zur jeweiligen Einbindung in die Prozessketten wurde eine Reduktion 
einzelner Verfahren auf die technologisch geeignetsten und umsetzbaren Verfahrens-
kombinationen vorgenommen (siehe vorherige Kapitel). Im Rahmen der Simulation und 
der technischen und wirtschaftlichen Bewertung werden nur die technologisch geeig-
netsten Konzepte betrachtet.  
 
Basisszenarien 
Es wurden 17 Prozessketten ausgewählt, die alle wesentlichen verfahrenstechnischen 
Aspekte bezüglich der Kopplung von BGA bzw. BGAA und Methanisierungsverfahren 
beinhalten. Diese werden im Folgenden vorgestellt und als Basisszenarien bezeichnet. 
Die Basisszenarien sind in Tabelle 6.9 zusammengefasst. Von den Basisszenarien aus-
gehend werden verschiedene Bewertungsaspekte wie Änderung der Strompreise, der 
Wärmenutzung usw. simuliert und bewertet. 
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Tabelle 6.9: Überblick über die Basisszenarien 

 
 
 
Für die Basisszenarien wurden folgende 17 Prozessketten gewählt, die die vorgestellten 
Sets aufgreifen: 
 Biogas aus BGA mit Vor-Ort-Verstromung mit NawaRo als Substrat  

o 4 Prozessketten (entsprechend der 4 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Festbettreaktor 

o 4 Prozessketten (entsprechend der 4 Sets) mit biologischer Methanisierung 
mit Füllkörperkolonne  

 Biogas aus BGAA mit Membran-Verfahren 
o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 

mit Festbettreaktor 
o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit biologischer Methanisierung 

mit Füllkörperkolonne  
 Schwachgas aus BGAA mit Membran-Verfahren 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Festbettreaktor 

 
Für die wirtschaftliche und technische Bewertung haben alle Basisszenarien immer die 
gleichen Volllaststunden, Finanzierungsparameter und Stromkosten, d.h., dass inner-
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halb der Basisszenarien aus 17 Prozessketten keine Änderungen an diesen Parametern 
vorgenommen wurden. Bei weiteren Berechnungen wurden einzelne Parameter verän-
dert, wobei diese Änderungen immer für alle 17 Prozessketten gerechnet wurden. 
Außerdem umfassen sie die Gasnetzeinspeisung als Verwertungsweg und sind somit 
untereinander gut vergleichbar. Die Prozessketten wurden in den Basisszenarien immer 
für 4000 Volllaststunden gerechnet.  
 
Bezüglich der Finanzierungsparameter und Strompreise wurden drei Fälle unterschie-
den, der Best Case, der Normal Case und der Worst Case. Es wurden die o.g. Basissze-
narien für jeden der drei Fälle berechnet. Für den Best-Case und den Normal-Case 
wurden weitere Berechnungen durchgeführt.  
Da sich die drei Fälle in den wirtschaftlichen Parametern unterscheiden, werden diese 
im Kapitel 7.4 beschrieben. Dort sind in der Tabelle 7.4 die Annahmen der drei Fälle 
zusammengefasst. 
 
In weiteren Simulationsläufen wurden folgende Prozessketten berechnet, die die ver-
schiedenen Substrate für die BGA mit Vor-Ort-Verstromung und weitere BGAA-
Verfahren berücksichtigen. 
 
Weitere Berechnungen für BGA mit Vor-Ort-Verstromung 
 Biogas aus BGA mit Vor-Ort-Verstromung mit Abfällen aus der Braunen Tonne als 

Substrat  
o 4 Prozessketten (entsprechend der 4 Sets) mit katalytischer Methanisierung 

mit Festbettreaktor 
o 4 Prozessketten (entsprechend der 4 Sets) mit biologischer Methanisierung 

mit Füllkörperkolonne  
 Biogas aus BGA mit Vor-Ort-Verstromung mit Abfällen aus Reststoffen als Substrat  

o 4 Prozessketten (entsprechend der 4 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Festbettreaktor 

o 4 Prozessketten (entsprechend der 4 Sets) mit biologischer Methanisierung 
mit Füllkörperkolonne  

 
Da die Ergebnisse nur geringe Unterschiede zwischen den Substraten der BGA mit Vor-
Ort-Verstromung aufzeigen, wurde für weitere Berechnungen für die BGA mit Vor-Ort-
Verstromung nur noch NawaRo als Substrat berücksichtigt.  
 
Weitere Berechnungen für BGAA-Verfahren 
 Biogas aus BGAA mit Druckwasserwäsche 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Festbettreaktor 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit biologischer Methanisierung 
mit Füllkörperkolonne  

 Schwachgas aus BGAA mit Druckwasserwäsche 
o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 

mit Festbettreaktor 
 Biogas aus BGAA mit Aminwäsche 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Festbettreaktor 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit biologischer Methanisierung 
mit Füllkörperkolonne  

 Schwachgas aus BGAA mit Aminwäsche 
o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 

mit Festbettreaktor 
 Biogas aus BGAA mit Druckwechselabsorption 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Festbettreaktor 
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o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit biologischer Methanisierung 
mit Füllkörperkolonne  

 Schwachgas aus BGAA mit Druckwechselabsorption 
o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 

mit Festbettreaktor 
 Biogas aus BGAA mit Poly-Glykol-Wäsche 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Festbettreaktor 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit biologischer Methanisierung 
mit Füllkörperkolonne  

 Schwachgas aus BGAA mit Poly-Glykol-Wäsche 
o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 

mit Festbettreaktor 
 
Zur Bewertung der verschiedenen katalytischen Methanisierungsverfahren wurden die 
17 Basisszenarien ebenfalls für den Wabenrektor gerechnet.  
 Biogas aus BGA mit Vor-Ort-Verstromung mit NawaRo als Substrat  

o 4 Prozessketten (entsprechend der 4 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Wabenreaktor 

 Biogas aus BGAA mit Membran-Verfahren 
o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 

mit Wabenreaktor 
 Schwachgas aus BGAA mit Membran-Verfahren 

o 3 Prozessketten (entsprechend der 3 Sets) mit katalytischer Methanisierung 
mit Wabenreaktor 

 
Sensitivitäten 
Nach der Auswertung der Basisszenarien wurden für diese Prozessketten weitere Sensi-
tivitäten gerechnet 
 Die Bewertung des Einflusses der Finanzierungsparameter wurde über die Simula-

tion der drei o.g. Fälle abgebildet.  
 Die Bewertung des Einflusses des Strompreises wurde über die Simulation der drei 

o.g. Fälle abgebildet. 
 Der Einfluss der Investitionskosten für Elektrolyse und Methanisierung wurde über 

einen Szenariensatz mit Reduktion der Investitionskosten um 20% für die Elektro-
lyse und 30% für die Methanisierung bei sonst gleichbleibenden Bedingungen 
abgebildet. 

 Der Einfluss der Wärmeerlöse wurde über einen Szenariensatz mit Integration von 
Wärmetauschern und der Nutzung von 50% der verfügbaren Wärme abgebildet. 

 Zur Bewertung der erzielbaren Produktgasqualität ohne Konditionierung wurde 
ein Szenariensatz ohne Konditionierung gerechnet. 

 Zur Bewertung der Gaseinspeisekosten auf die Gasgestehungskosten wurde ein 
Szenariensatz mit Gasnetzeinspeisung gerechnet. 

 

6.5.1.1 Zusammenfassung der berechneten Prozessketten 

Bisher wurden 248 Szenarien gerechnet: 17 Worst Case, 84 Best Case und 147 Normal 
Case: Hier werden die berechneten Szenarien noch einmal kurz zusammenfasst.  
 

 Prozesskette 1-17: Basisszenarien Best Case  
o Best Case: Inflation 1,37%, Strompreis 5,38 ct/kWh 
o 4000 Volllaststunden 
o Gasnetzeinspeisung  
o Kein Wärmeverkauf, nur Deckung des Eigenwärmebedarfs  
o BGA mit NawaRo, BGAA mit Membranverfahren 
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o Festbettreaktor, Füllkörperkolonne 
 Prozesskette 18-34: Basisszenarien Best Case, aber mit 4,38 ct/kWh Strompreis  
 Prozesskette 35-51: Basisszenarien Worst Case 

o Worst Case: Inflation 4,5%, Strompreis 14,38 ct/kWh 
o 4000 Volllaststunden 
o Gasnetzeinspeisung  
o Kein Wärmeverkauf, nur Deckung des Eigenwärmebedarfs 
o BGA mit NawaRo, BGAA mit Membranverfahren 
o Festbettreaktor, Füllkörperkolonne 

 Prozesskette 52-68: Basisszenarien Normal Case 
o Best Case: Inflation 1,8%, Strompreis 10,38 ct/kWh 
o 4000 Volllaststunden 
o Gasnetzeinspeisung  
o Kein Wärmeverkauf, nur Deckung des Eigenwärmebedarfs 
o BGA mit NawaRo, BGAA mit Membranverfahren 
o Festbettreaktor, Füllkörperkolonne 

 Prozesskette 69-76: Basisszenarien Best Case, BGA mit Braune Tonne 
 Prozesskette 77-84: Basisszenarien Best Case, BGA mit Reststoffen 
 Prozesskette 85-101: Basisszenarien Best Case ohne Verwertungsweg 
 Prozesskette 102-118: Basisszenarien Best Case ohne Konditionierung 
 Prozesskette 119-126: Basisszenarien Normal Case, BGA mit Braune Tonne 
 Prozesskette 127-134: Basisszenarien Normal Case, BGA mit Reststoffen 
 Prozesskette 135-151: Basisszenarien Normal Case ohne Verwertungsweg 
 Prozesskette 152-168: Basisszenarien Normal Case ohne Konditionierung 
 Prozesskette 169-185: Basisszenarien Normal Case mit Wärmenutzung und -

verkauf: Nutzung 50% HT- und NT-Wärme; Verkaufspreis 4ct/kWh für NT-
Wärme und 12 ct/kWh für HT-Wärme 

 Prozesskette 186-202: Basisszenarien mit reduzierten Investitionskosten: -20 % 
für die Elektrolyse und -30 % für die Methanisierung  

 Prozesskette 203-212: Basisszenarien Normal Case mit Wabenreaktor 
 Prozesskette 213-221: Basisszenarien Normal Case mit DWW 
 Prozesskette 222-230: Basisszenarien Normal Case mit Aminwäsche 
 Prozesskette 231-239: Basisszenarien Normal Case mit DWA 
 Prozesskette 240-248: Basisszenarien Normal Case mit PG-Wäsche. 

 
 

6.6 Aufbau des Simulationsmodells (technischer Teil) (IEE) 
 
Im Folgenden wird auf den Aufbau des Simulationsmodells, die Modellierung der Kon-
zepte und die Optimierung sowie die technische und ökonomische Bewertung der 
Prozessketten bei der Kopplung von BGA und katalytischer Methanisierung eingegan-
gen. Schwerpunkt liegt in diesem Kapitel auf dem Gesamtaufbau und dem technischen 
Teil des Simulationsmodells.  
 
6.6.1 Aufbau der Simulation 

Aufbauend auf der technischen Systematisierung und der ersten Bewertung von mögli-
chen Konzeptvariationen zur Kopplung BGA, BGAA und PtG-Anlagen wurde ein Simu-
lationsmodell zur Modellierung der jeweiligen Anlagen-Kombinationen mit Matlab 
entwickelt. In dem Modell bzw. für die Module (Komponenten) werden die verfahrens-
technischen Stoff- und Energiebilanzen abgebildet. Darauf erfolgt eine Berechnung der 
entstehenden CAPEX und OPEX. Somit kann die technische Detail-Bewertung der für 
die verschiedenen BGA-PtG-Anlagenkonzepte umzusetzenden Prozessketten erfolgen 
und die Investitions- und Betriebskosten können ermittelt werden. 
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Es wurde zuerst eine Struktur für das Simulationsmodell zur Modellierung der Konzepte 
entwickelt. Die Software ist so strukturiert, dass diese nachträglich mit einer grafischen 
Oberfläche (GUI) erweitert werden kann. Eine einfache GUI-Oberfläche wurde bereits 
im ersten Schritt entwickelt, welche dann erweitert werden kann. 
Der Daten-Input der notwendigen Parameter für die Durchführung der Simulation er-
folgt über eine Excel-Datei. Der Output aus der Simulation erfolgt ebenfalls in eine 
Excel-Datei für die weitere Auswertung.  
 
Das techno-ökonomisch kombinierte Simulationsmodell zur Modellierung der Konzepte 
besteht im Wesentlichen aus vier Kernelementen, auf die in der weiteren Beschreibung 
eingegangen wird: 

 
1. Eine Excel-Datei mit Inputparametern und Prozesskettenmatrix. 
2. Eine Restriktionsdatei, die Limitierungen bei der Durchführung der Simulation auf-

grund technischer Randbedingungen zur Sicherstellung des Ausschlusses tech-
nisch nicht möglicher Anlagenkombinationen beinhaltet. 

3. Das Programm in Matlab zur Berechnung der technischen und ökonomischen Er-
gebnisse (Programmcode). 

4. Eine Excel-Datei als Programmoutput und eine Excel-Datei zur Darstellung der Er-
gebnisse. 

 
Jede Prozesskette, die techno-ökonomisch berechnet wird, besteht aus einer spezifi-
schen Auswahl an Komponenten gemäß den zuvor ermittelten Konzeptvarianten. Zu-
sätzlich wurden für die Komponenten unterschiedliche Parameter-Sets definiert, die 
jeweils für bestimmte Anlagentypen und -größen gültig sind. Damit werden unter-
schiedlichen Parametersätze für dieselbe Komponente vorgesehen. Die Auswahl der 
Komponenten mit den zugehörigen Sets ist für jede Prozesskette in einer definierten 
Prozesskettenmatrix festgehalten, in der alle möglichen Komponenten aufgelistet sind. 
Diese Matrix dient ebenfalls der strukturierten Datensammlung und dem Einlesen der 
Daten in die Simulation. 
 
Limitierungen bei der Durchführung der Simulation aufgrund technischer Randbedin-
gungen wurden auf Basis der Betrachtungen in Kapitel 4 erarbeitet und in einer Rest-
riktionsdatei festgehalten. Dadurch werden beispielsweise widersprüchliche Kompo-
nenten innerhalb einer Prozesskette ausgeschlossen wie z.B. die Wahl eines Biogas-
kompressors beim Einsatz von Schwachgas aus der BGAA. Bei Verletzung dieser Rand-
bedingungen wird durch die Software eine Warnung ausgegeben und die Simulation 
betroffener Prozessketten unterbrochen. 
 
Neben der Prozesskettenmatrix enthält die Input-Excel-Datei alle Parameter, die für die 
nachfolgenden Berechnungen nötig sind. Alle genutzten physikalischen Konstanten 
sind in einem Excel-Reiter aufgeführt. Weiterhin wurden 42 sogenannte Prozessketten-
parameter definiert, die innerhalb einer Prozesskette für alle Komponenten gültig sind 
oder für die Berechnung der jeweiligen Gesamtanlage nötig sind. Als Komponentenpa-
rameter wurden 41 Variablen definiert, die unter anderem Investitionskosten, Gasbe-
standteile und spezifische Energiebedarfe umfassen. Die zuvor angeführten Sets kön-
nen sich bei diesen Parametern voneinander unterscheiden. 
 
Der Programmablaufplan für die technische und wirtschaftliche Simulation ist in der 
Abbildung 6.2 dargestellt.  
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Nein
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Berechnung 
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Abbildung 6.2: Programmablaufplan für die technische und wirtschaftliche Simulation. 
 
Die Berechnungen wurden in einem Matlab-Programm mit mehreren Matlab-m-
Dateien durchgeführt. Das Programm wird im folgenden Kapitel eingehend beschrie-
ben. Der komplette Programmcode befindet sich im Anhang. 
Der Output des Programms wird in eine Excel Datei geschrieben und zur weiteren Ana-
lyse der Ergebnisse visuell aufbereitet.  
 
 
6.6.2 Komponentenübersicht 

In der Simulation wurden die in der folgenden Abbildung 6.3 zusammengefassten 
Prozessschritte (Komponenten) integriert. Einige Komponenten wurden jedoch bei den 
Berechnungen aufgrund der technischen Vorüberlegungen und der bisher erfolgten 
Auswahl an Prozessketten bzw. Szenarien zum aktuellen Stand nicht genutzt.  
In der Abbildung sind die 3 Optionen (Substratvarianten) für die BGA und die 5 Verfah-
ren für die BGAA als auch die einzelnen biologischen und katalytischen Methanisie-
rungsverfahren nicht separat aufgeschlüsselt, sondern zusammengefasst. In der Simula-
tion sind sie jedoch einzeln integriert. 
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Abbildung 6.3: Übersicht über die in der Simulation integrierten Prozessschritte (Kom-
ponenten) 
 
Jede Prozesskette, die techno-ökonomisch berechnet wird, besteht aus einer spezifi-
schen Auswahl an Komponenten gemäß den zuvor ermittelten Konzeptvarianten, d.h. 
dies stammt aus der technischen Vorbewertung der Technologien/Komponenten, z.B. 
welche Methanisierungsverfahren (aufgrund ihres TRL) geeignet sind, und der Prozess-
ketten, z.B. welche Aufbereitungsstufen oder Komponenten bei bestimmten Methani-
sierungsverfahren nötig sind. Beispiele sind 
 Es wird nur ein biologisches Methanisierungsverfahren eingesetzt 
 Bei der katalytischer Methanisierung muss vorher eine Entschwefelung (Aktivkoh-

lefilter) und Trocknung nach dem Kompressor eingesetzt werden. 
 Die Verwendung des Kompressors hängt vom Druck im Reaktor und vom Druck 

des Biogases ab. 
 Nach der Methanisierung wird eine Trocknung vorgesehen (Molekularsieb), um 

das SNG vor der Membran zu trocknen. 
 
 
6.6.3 Überblick über die in der Simulation genutzten Parameter  
 
Im Folgenden werden die in der Simulation eingesetzten Parameter, die sowohl für die 
Spezifizierung der Komponenten als auch für die Prozesskettenebene benötigt werden, 
tabellarisch zusammengefasst. Für jede in der Simulation genutzte Komponente wird 
ein strukturell identischer Parametersatz hinterlegt, der jedoch nicht immer vollständig 
ausgefüllt ist, d.h., dass für die Komponenten einzelne Parameter nicht zwingend hin-
terlegt werden müssen.   
 
Als Komponentenparameter wurden 41 Variablen definiert, die unter anderem Investi-
tionskosten, Gaskonzentrationen und spezifische Energiebedarfe umfassen. Die Daten 
werden für 10 verschiedene Sets hinterlegt, da diese sich bei einigen Parametern von-
einander unterscheiden, z.B. Investitionskosten oder spezifische Bedarfe. Tabelle 6.10 
zeigt die Parameter, die für die Komponenten in die Simulation integriert sind. Im ers-
ten Teil sind die wirtschaftlichen Parameter und im zweiten Teil die technischen Para-
meter aufgeführt. Die konkreten Werte, die für jede Komponente in der Simulation 
eingesetzt werden, sind im Anhang in Kapitel 12.1 dargestellt. 
 
Für die Simulation werden spezifische Werte bezogen auf die thermische Leistung der 
Methanisierung hinterlegt. 
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Parameter Beschreibung Einheit 

compInflRate Inflationsrate je Komponente % 

compInvest1 spez. Investkosten  €/MWth,instal 

compInvest2 Investkosten als Fixwert  € 

compLifetimeHours Lebensdauer  h 

compMaintFactor Wartungsfaktor %*CAPEX/a 

compUpkeepFactor 
Instandhaltungsfaktor (inklusive Aus-
tausch von Komponenten) 

%*CAPEX/a 

compOtherCost Sonstige Kosten €/a 

compElecPrice Strompreis für Komponente  ct/kWh 

compH2Price 
Wasserstoffpreis, falls keine Berechnung 
der Komponente Elektrolyseur stattfindet 

€/kg H2 

compOtherPrice Preis sonstiges ??? 

techCompFLH Volllaststunden h/a 

compp Druck  bar 

compT Prozesstemperatur °C 

compConcBioM 
Konzentration CH4 bilanziell aus Biome-
than  

Vol.% 

compConcSNG Konzentration CH4 bilanziell aus SNG Vol.% 

compConcCO2 Konzentration CO2  Vol.% 

compConcH2 Konzentration H2 Vol.% 

compConcH2S Konzentration H2S ppm 

compConcH2O Konzentration Wasser Vol.% 

compConcTraceGas Konzentration Spurengase ppm 

compConcOther Konzentration Sonstige Vol.% 

compDeltap 
Druckänderung / Druckverlust der Kom-
ponente 

bar 

compDeltaVolFlowBioM Volumenstromänderung CH4 im Biogas % 

compDeltaVolFlowSNG Volumenstromänderung SNG im Biogas % 

compDeltaVolFlowCO2 Volumenstromänderung CO2 im Biogas % 

compDeltaVolFlowH2 Volumenstromänderung H2 im Biogas % 

compDeltaVolFlowH2S Volumenstromänderung H2S im Biogas % 

compDeltaVolFlowH2O 
Volumenstromänderung H2O im Biogas 
(Feuchte) 

% 

compDeltaVolFlowTraceGas 
Volumenstromänderung Spurengase im 
Biogas (VOC, Siloxane) 

% 

compDeltaVolFlowOther 
Volumenstromänderung "Rest" im Biogas 
(N2, O2) 

% 

compLeakage Gasverluste/Leckage  % 

compWaterFactor 
spezifischer Wasserbedarf pro kg Wasser-
stoff 

kg H2O/kg H2 

compActCH2S spezif. Aktivkohlebedarf pro kg H2S kg AK/kg H2S 

compNutrientVolFlowFactor Nährmedienbedarf (Nährstoffe+Wasser) mN
3/mN

3 SNG 

compOtherFactor Bedarf Sonstiges  

compElecSpec spezif. Strombedarf  kWel/MWth,instal 

compHeatSpec spezif. Wärmebedarf  kWth/MWth,instal 

compHeatIdealHT Theoretische produzierbare HT- kWth/MWth,instal 
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Tabelle 6.10: Zusammenfassung der 41 potenziellen Parameter für die einzelnen Kom-
ponenten 

 
Tabelle 6.11 zeigt die Parameter, die für die Komponenten auf Prozesskettenebene 
(z.B. für die übergeordnete Steuerung usw.) und zur Charakterisierung der gesamten 
Prozesskette benötigt werden und in die Simulation integriert sind.  
Es wurden 42 sogenannte Prozesskettenparameter definiert, die innerhalb einer Pro-
zesskette für alle Komponenten gültig sind oder für die Berechnung der jeweiligen 
Gesamtanlage nötig sind. Diese enthalten unter anderem Finanzierungsparameter, 
Preise für Roh-, Hilfs- und Betriebsstoffe und Betriebs- bzw. Volllaststunden. 
 

Tabelle 6.11: Zusammenfassung der 42 potenziellen Parameter auf Prozesskettenebene 

Parameter Beschreibung Einheit 

chainPeriod Projektlaufzeit a 

chainDiscRate Kalkulationszinssatz % 

chainActCPrice Preis Aktivkohle €/kg AK 

chainElecPrice Strompreis auf PK-Ebene ct/kWh 

chainBGPurchasePrice Biogas Einkaufspreis ct/kWhth 

chainBMSellingPrice Biomethan Verkaufspreis ct/kWhth 

chainHeatPurchasePrice Wärme Einkaufspreis ct/kWhth 

chainHeatSellingPrice Wärme Verkaufspreis ct/kWhth 

chainBuildInvest 
Investitionskosten für bauliche Anlagen, 
Container, Integration (Bau) 

€ 

chainTechInvest 
Investkosten für M&R-, Sicherheits-Technik, 
Elektro, Leitwarte (= Technik) 

€ 

chainPlanningApproval Planungs- und Genehmigungskosten € 

chainOperationFactor Betriebskostenfaktor für Bau und Technik %*Invest/a 

chainInsurFactor Versicherungsfaktor für Gesamtanlage %*Invest/a 

chainRenatFactor 
Rückbau, Rücklagenfaktor für Gesamtanla-
ge 

%*Invest/a 

chainCostPers Personalkosten Gesamtanlage €/a 

chainCostOther Sonstige Kosten €/a 

chainTechInflRate Inflationsrate für Technik auf PK-Ebene % 

chainTechLifetimeHours Lebensdauer für Technik auf PK-Ebene h 

chainBuildInflRate 
Inflationsrate für Bauliche Anlagen auf PK-
Ebene 

% 

chainBuildLifetimeHours 
Lebensdauer für Bauliche Anlagen auf PK-
Ebene 

h 

chainInflRate Inflationsrate Prozesskette % 

Wärmemenge (> 100 Grad) aus der Me-
thanisierung 

compHeatIdealNT 
Theoretische produzierbare NT-
Wärmemenge (< 100 Grad) aus der Me-
thanisierung  

kWth/MWth,instal 

compConvCO2Ideal 
Umsatzrate des CO2 (zu CH4) im Idealfall 
(= Gleichgewicht) 

% 

compConvCO2Real 
Umsatzrate des CO2 real (was wird in 
Praxisanlagen erreicht) 

% 
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chainWaterPrice Wasserpreis €/m3 

chainNutrientPrice Nährmedien Preis (inkl. Wasser) €/m3 

chainO2Revenue O2 Erlös bei Elektrolyse € 

chainElyPers 
Personalkosten Elektrolyse, für LCOH-
Vergleich 

€/a 

chainFLH Volllaststunden h/a 

chainElecSpecTech 
spezif. Strombedarf für M&R-, Sicherheits-
Technik, Elektro, Leitwarte  

kWel/MWth,instal 

chainHeatSpecTech 
spezif. Wärmebedarf für M&R-, Sicherheits-
Technik, Elektro, Leitwarte  

kWth/MWth,instal 

chainElecSpecBuild spezif. Strombedarf für Bauliche Anlagen  kWel/MWth,instal 

chainHeatSpecBuild spezif. Wärmebedarf für Bauliche Anlagen  kWth/MWth,instal 

chainComprEff Wirkungsgrad Kompressor % 

chainHeatUseHT Nutzungsgrad der verfügbaren HT-Wärme % 

chainHeatUseNT Nutzungsgrad der verfügbaren NT-Wärme % 

chainEffMeth Wirkungsgrad Methanisierung % 

chainStoichiometry Stöchiometrie Methanisierung (Real) - 

chainOverscalingMeth Überbau Methanisierung - 

chainOverscalingEly Überbau Elektrolyse - 

chainPowerCHP Leistung BHKW (an der BGA) kW 

chainEffCHP Wirkungsgrad BHKW % 

chainEffEly Wirkungsgrad Elektrolyse % 

chainVolFlowBG 
Volumenstrom Biogasinput (Biogas oder 
Schwachgas) 

mN
3/h 

chainElyFLH Volllaststunden Elektrolyse h/a 
 
 
6.6.4 Überblick über den Aufbau der technischen Simulation 
 
Im Folgenden wird auf die technische Simulation eingegangen und das Vorgehen und 
einzelne Berechnungen vorgestellt. In Abbildung 6.4 ist der Programmablaufplan der 
technischen Simulation dargestellt.  
 
Die technische Simulation setzt sich aus den folgenden Schritten zusammen: 

1. Vorberechnungen 
a. Zugriff auf Parameter Biogas 
b. Berechnung Volumenstrom Biogas, falls bei Eingabe = 0 
c. Berechnung Teilvolumenströme der Gasbestandteile 
d. Auslegungsleistungen Methanisierung/Elektrolyse 
e. Erfassung relevanter Drücke 
f. Übergabe Parameter auf Prozess- und Komponentenebene 

2. Konvertierung der Einheiten 
a. Umrechnung aller Parameter in einheitliche Einheiten und Größenord-

nungen 
b. Rückrechnung der Parameter in praktische Größenordnungen für den 

Nutzer 
3. Komponentenberechnung 

a. Übernahme Parameter Vorkomponente 
b. Volumenstromänderung (Reaktion, Abreinigung, Trocknung etc.) 

i. Spezialfall Methanisierung 
c. Aktivkohlemenge 
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d. Nährmedienmenge 
e. Wassermenge Elektrolyseur 
f. Wärmemengen Real NT, HT 
g. Wärmebedarf 
h. Strombedarf 

i. Spezialfall Kompressor 
4. Prozesskette/Gesamtanlage 

a. Endergebnisse Gasbestandteile 
b. Bestimmung Gasqualität nach DVGW 
c. Summe Strommenge 
d. Summe Wärmemenge 
e. Erzeugte SNG-Menge 
f. Wirkungsgrade 

 

Beginn Simulation
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Einlesen 
Prozesskettenmatrix

Input Datei

Sind alle 
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Prozesskette

Sind alle 
Komponenten 

berechnet?

Zugriff auf Parameter 
der nächsten 
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Vorberechnungen
Technische 

Berechnungen in 
Komponente

Technische 
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Summenbildung und 
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Gesamtanlage

Nein
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Ergebnis Datei

Wirtschaftlichkeits
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Abbildung 6.4: Programmablaufplan für die technische Simulation. 
 

6.6.5 Berechnungen 
Im Folgenden werden die Berechnungen im technischen Teil der Simulation kurz zu-
sammengefasst. Ergänzend dazu gibt es einen Überblick im Anhang. Zusätzlich sind 
sämtliche Berechnungen mit Formeln in Form des Programmiercodes unter folgendem 
Link veröffentlicht: https://fordatis.fraunhofer.de/handle/fordatis/332.  
 
Vorberechnungen 
Vor den Berechnungen zu den einzelnen Komponenten werden die spezifischen Eigen-
schaften des in der Prozesskette verwendeten Biogases aufgerufen und auf dieser 
Grundlage weitere nötige Parameter für den Prozess berechnet bzw. festgelegt.  
 



Fraunhofer IEE  (BGA-PtG)2  Partner PFI und HfWU  75 | 177

 

 

Technische Bewertung der BGA-

PtG-Prozessketten 

 
 
 

Dazu gehört die Berechnung des Biogasvolumenstroms, der in die Methanisierung 
eingeht. Dieser wurde entweder in den Inputparametern direkt eingegeben oder wird 
über die Blockheizkraftwerk (BHKW)-Leistung, den Wirkungsgrad des BHKW, den 
Brennwert des Wasserstoffs sowie die vorhandene Methan (CH4)-Anteil berechnet. Der 
Gesamt-Volumenstrom wird außerdem für die weiteren Berechnungen mithilfe der 
Volumenanteile der einzelnen Gas-Bestandteile in Teil-Volumenströme aufgeteilt. Bei 
allen Berechnungen mithilfe der Volumen- und Stoffmengenanteile wird von idealen 
Gasen ausgegangen. 
 
Mithilfe des vorher berechneten CO2- Volumenstroms und einer vorgegebenen Stöchi-
ometrie wird der benötigte Wasserstoff (H2)-Volumenstrom ausgelegt. Darauf aufbau-
end folgt mit dem Brennwert von H2, dem Wirkungsgrad und einem möglichen Über-
bauungsfaktor die Ausgangsleistung des Elektrolyseurs. 
 
Die Ausgangsleistung der Methanisierung wird ebenfalls über den CO2-Strom berech-
net. Die zugehörigen Variablen sind der Brennwert von Methan, der Wirkungsgrad der 
Methanisierung, ein Überbauungsfaktor sowie ein Auslegungsfaktor für die Umsatzrate 
von CO2 zu CH4. 
 
Als weitere wichtige Parameter werden der Systemdruck und der Druck der Methani-
sierung erfasst. Hierfür durchläuft die Simulation die Parameter der vorliegenden Pro-
zesskette und speichert den Druck des ausgewählten Methanisierungsverfahrens sowie 
den Druckverlust der Gastrocknung. Der Systemdruck ist die Summe der erfassten Drü-
cke und entspricht somit dem Druck, den ein in der Prozesskette enthaltener Kompres-
sor erzeugen muss. 
 
Die berechneten Volumenströme werden zusammen mit Temperatur und Druck an die 
erste Komponente übergeben, während die für die gesamte Prozesskette gültigen Pa-
rameter als Vektor gespeichert werden und bei der Berechnung jeder Komponente 
direkt verwendet werden können. Zusätzlich werden einige Parameter direkt für die 
Ergebnisauswertung zusammengefasst und gespeichert. 
 
Konvertierungen 
Alle eingelesenen Parameter werden im Programm zuerst auf gleiche Einheiten konver-
tiert und zur Speicherung wieder in die jeweilige Größenordnung transformiert, die für 
den Nutzer die greifbarste darstellt. Beispiele hierfür sind die Umrechnung von Pro-
zentwerten in Dezimalzahlen oder beim Druck von bar zu Pascal. In der Simulation 
erfolgen diese Umrechnungen an unterschiedlichen Stellen, die lediglich zur Erläute-
rung an dieser Stelle zusammengefasst sind. 
 
Komponentenweise Berechnungen 
Bei der Komponentenberechnung werden die technischen Bedarfe sowie prozessbe-
dingte Änderungen des Volumenstroms berechnet. Darin gehen die Parameter aus den 
Vorberechnungen direkt ein, wobei ab der zweiten Komponente hiervon nur die Pro-
zesskettenparameter übernommen werden, während die Volumenströme, Druck und 
Temperatur von Komponente zu Komponente weitergegeben werden. 
Die Volllaststunden der Komponente können entweder in der Input-Excel definiert sein 
oder werden von den Volllaststunden der Prozesskette übernommen. Eine Ausnahme 
hiervon stellt die Elektrolyse dar, deren Volllaststunden übergeordnet definiert werden, 
um den Anlagenbetrieb von Methanisierung und Elektrolyse auch unabhängig und 
somit entkoppelt betrachtet zu können. 
 
Die Prozesse innerhalb der Komponenten bewirken Veränderungen bei der Zusammen-
setzung des Gasstroms, z.B. während bei der Entschwefelung und Trocknung durch die 
Reduktion von Schwefelwasserstoff sowie Wasser. In der Methanisierung reagieren 
Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid zu Methan, wodurch die wesentlichste Änderung 
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der Gaszusammensetzung in der Simulation abgebildet werden muss. Ebenso wird eine 
mögliche Leckage der Gasströme mit einbezogen. In der Simulation werden diese Pro-
zesse als Volumenstromänderungen abgebildet. Hierfür wurde in den Komponenten-
Parametern jeweils ein Faktor hinterlegt, mit dem der aktuelle Teilvolumenstrom multi-
pliziert wird und Letzterer als veränderter Wert weitergegeben wird. Für die Methani-
sierung wird der Methan- und Wasserstoff-Volumenstrom in Abhängigkeit der Umsatz-
rate des Kohlenstoffdioxid und der Stöchiometrie extra berechnet. 
 
Die benötigte Aktivkohlemenge ist vom Schwefelwasserstoffanteil im Biogas und 
Schwachgas abhängig und wird mit der Schwefelwasserstoffdichte, den Volllaststun-
den und einem hinterlegten Aktivkohlebedarf pro kg Schwefelwasserstoff berechnet. 
 
Bei der biologischen Methanisierung wird ein Nährmedium benötigt. Hierfür wurde ein 
spezifischer Bedarf pro erzeugtem SNG hinterlegt, der in Multiplikation mit den Voll-
laststunden und dem SNG-Volumenstrom den jährlichen Bedarf ergibt. Bei allen ande-
ren Komponenten ist kein Wert hinterlegt, das Ergebnis ist an diesen Stellen in der 
Simulation folglich null. 
 
Die benötigte jährliche Wassermenge bei der Elektrolyse wird aus dem Wasserbedarf 
pro Kilogramm erzeugtem Wasserstoff, der stündlichen Wasserstoffmenge, der Was-
serstoffdichte und den Volllaststunden berechnet. 
 
Die erzeugten Wärmemengen, die in den Wärmetauschern für Hoch- und Niedrigtem-
peraturniveaus ausgekoppelt werden, sind maßgeblich vom Methanisierungsprozess 
abhängig, weshalb auf die dort hinterlegten potenziellen Wärmemengen pro installier-
te thermische Leistung der Methanisierung bei Idealbedingungen zugegriffen wird. Die 
nutzbare Wärmemenge wird mit diesem Wert, der Anlagenauslegung, dem Wärme-
nutzungsgrad und den Volllaststunden berechnet. 
 
Zu Ermittlung des Wärmebedarfs wird in jeder Komponente ein spezifischer Wärmebe-
darf hinterlegt, mit dem in einer einfachen Multiplikation mit Volllaststunden und in-
stallierter Leistung die benötigte Wärmemenge berechnet wird. Es wird berücksichtigt, 
inwieweit die Wärmemenge durch den Prozess selbst geliefert werden kann.  
 
Der Strombedarf wird grundsätzlich durch die Multiplikation des in jeder Komponente 
hinterlegten spezifischen Strombedarfs bezogen auf die Methanisierungsleistung, der 
Methanisierungsleistung und den Volllaststunden berechnet.  
 
Bei den Kompressoren bedarf es einer zusätzlichen Berechnung, da der erforderliche 
Strombedarf maßgeblich von den zu leistenden Drücken sowie den Eigenschaften des 
zu komprimierenden Gases abhängt. Die Kompressorleistung 𝑃 wird berechnet mit der 
Kompressorarbeit 𝑊 , dem Prozessgasmassenstrom �̇� und dem Wirkungsgrad 𝜂 des 
Kompressors.  

𝐾𝑜𝑚𝑝𝑟𝑒𝑠𝑠𝑜𝑟𝑙𝑒𝑖𝑠𝑡𝑢𝑛𝑔 𝑃 = 𝑊 ∗ �̇� ∗ 𝜂 
 

𝐾𝑜𝑚𝑝𝑟𝑒𝑠𝑠𝑜𝑟𝑎𝑟𝑏𝑒𝑖𝑡 𝑊 =  
𝜅

𝜅 − 1
∗ 𝑅 ∗ 𝑇 ∗

𝑝

𝑝
− 1  

 
Unter der Annahme einer adiabatischen Kompression muss für die Kompressorarbeit 
𝑊  der Koeffizient Kappa 𝜅 und die spezifische Gaskonstante 𝑅  des Gasgemischs be-
stimmt werden. Hierfür werden die molaren Massen der einzelnen Gasbestandteile 
bestimmt und die Massenanteile sowie die Wärmekapazitäten berechnet, womit an-
schließend das Kappa des Gasgemischs errechnet wird. Der Massenstrom folgt aus der 
Verrechnung mit der ebenfalls zuvor berechneten Dichte des Gasgemischs. 
 



Fraunhofer IEE  (BGA-PtG)2  Partner PFI und HfWU  77 | 177

 

 

Technische Bewertung der BGA-

PtG-Prozessketten 

 
 
 

Bei der komponentenweisen Berechnung erfolgt nach den genannten Berechnungen 
die Übergaben an die Folgekomponente. 
 
Berechnungen auf Gesamt-Anlagenebene 
Nach der Berechnung aller Komponenten werden auf der Prozesskettenebene zusätz-
lich noch übergeordnete Verbräuche und Bedarfe erfasst, die zum Beispiel für zentrale 
Elektro- und Leittechnik anfallen. Diese Strom- und Wärmemengen werden durch Mul-
tiplikation von Leistung, Volllaststunden und der hinterlegten spezifischen Bedarfe ge-
rechnet. 
Die Zusammensetzung des Gases am Ende der letzten Komponente ist gleichzeitig die 
endgültige Gaszusammensetzung für die Gesamtanlage (SNG-Produktgas) und wird 
unter anderem zur Bewertung der Einspeisequalität nach den Vorgaben des DVGW 
genutzt. Hierfür wird werden der Brennwert, die relative Dichte des Gasgemischs und 
der Wobbe-Index bestimmt. 
Abschließend werden für die gesamte Prozesskette alle technischen Bedarfe der einzel-
nen Komponenten sowie der übergeordneten Verbräuche aufsummiert. Damit lassen 
sich Input-Output Bilanzen für alle verwendeten Ressourcen erstellen. Die Strom- und 
Wärmebilanzen bieten zudem die Basis, um detaillierte energetische Wirkungsgrade für 
die Prozesskette zu berechnen. 
 
 
6.6.6 Parameterübergabe 
Am Ende werden alle technischen Parameter programmintern abgespeichert. Die für 
die weitere technische Auswertung benötigten Parameter werden am Ende in einer 
Excel-Ergebnisdatei ausgegeben. Die folgenden Parameter werden für die wirtschaftli-
che Simulation genutzt.  
 
Auf Komponentenebene sind dies die folgenden Parameter: 

 Leistung der Komponente = Leistung der Methanisierung (compPower) 
 Volllaststunden der Komponente (techCompFLH) 
 Strombedarf der Komponente (techCompElecDemand) 
 Aktivkohlebedarf (techCompActCDemand) 
 Nährmedienbedarf (compNutrientDemand) 
 Wärmebedarf der Komponente (techCompHeatDemand 
 Wärmeüberschuss der Komponente (compHeatSurplus) 
 Wasserbedarf (compWaterDemand) 
 Sonstige Bedarfe (techCompOtherDemand) 

 
Von der Prozessketten-Ebene kommen noch folgende Parameter hinzu: 

 Volllaststunden (techChainFLH) 
 Energiemenge des erzeugten SNG (techChainEnergySNG) 
 Wärmebedarf auf Prozessketten-Ebene (techChainHeatDemand) 
 Wärmeüberschuss (techChainHeatTotal_real) 
 Volumenstrom Prozessgas (techChainVolFlowPG) 
 Teil-Volumenstrom Biomethan (techChainEnergyBioM) 
 Strombedarf auf Prozessketten-Ebene (techChainElecDemand) 

 
Während der Simulation wird zwischen dem Methan aus dem Biogas (Biomethan) und 
dem durch die Methanisierung erzeugten Methan (SNG) unterschieden. Die am Ende 
der Prozesskette zur Verfügung stehende Gesamtmethanmenge wird getrennt für den 
Teilvolumenstrom Biomethan und für den Teilvolumenstrom SNG ausgegeben. Für die 
Berechnung der SNG-Gestehungskosten werden die Gesamtkosten nur auf den Teilvo-
lumenstrom SNG bezogen. 
 
Die Ergebnisse der technischen Simulation für die in Kapitel 6.5 genannten Szenarien 
bzw. Prozessketten sind im folgenden Kapitel zusammengefasst. 
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6.7 Ergebnisse der technischen Bewertung der Prozessket-
ten (IEE) 

Im Folgenden werden die Ergebnisse aus der technischen Simulation der verschiedenen 
BGA-PtG-Anlagenverschaltungen vorgestellt und bewertet. Es erfolgt die Darstellung 
der Einflüsse verschiedener Module auf die Konzepte unter Berücksichtigung der BGA-
Anlagengrößen als Randbedingung für die Ausgestaltung der Konzepte.  
 

6.7.1 Anlagenleistung 

Mittels der technischen Simulation wurden die thermische Leistung der Methanisierung 
und die elektrische Leistung der Elektrolyse in Anhängigkeit der gewählten BGA bzw. 
BGAA berechnet. Diese Leistungen sind in der folgenden Abbildung 6.5 dargestellt. 
Auf Basis der thermischen Leistung der Methanisierung werden zuerst in der techni-
schen Simulation die Strom- und Wärmebedarfe und danach in der wirtschaftlichen 
Simulation die Kosten berechnet.  
 
Außerdem dienen die thermische Leistung der Methanisierung und die elektrische Leis-
tung der Elektrolyse der Einordnung der Anlagengröße im Vergleich zu in Praxis befind-
lichen Anlagen und zum Vergleich der BGA-PtG-Anlagenverschaltungen untereinander. 
Die thermische Leistung der Methanisierung liegt bei der BGA mit Vor-Ort-
Verstromung zwischen 0,665 und 5,3 MWth und bei den BGAA mit Membranverfahren 
zwischen 4,1 und 8,3 MWth.  
 
Die Leistung der Methanisierung hängt nur vom CO2-Strom des Biogases oder 
Schwachgases ab, deswegen ändert sich die Leistung nicht durch die Wahl des Metha-
nisierungsverfahrens. Beim Einsatz unterschiedlicher Substrate ändert sich durch den 
veränderten Anteil von CO2 im Biogas die thermische Leistung der Methanisierung, 
allerdings sind die Änderungen sehr gering, wie in Abbildung 6.5 zu erkennen ist. Bei 
der Kopplung mit BGA mit Substrat aus der Braunen Tonne ist die thermische Leistung 
der Methanisierung ungefähr 6 % geringer, weil der CO2-Anteil im zu methanisieren-
den Biogas geringer ist als bei den anderen Substraten. 
 

 

Abbildung 6.5: Leistung für Methanisierung und Elektrolyse in Anhängigkeit der ge-
wählten BGA/BGAA 
 
Bei den verschiedenen BGAA-Verfahren unterscheiden sich die thermischen Methani-
sierungsleistungen im Falle des Biogaseinsatzes für die Methanisierung nicht. Auch 
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beim Einsatz des Schwachgases unterscheiden sich die Methanisierungsleistungen nicht 
wesentlich zwischen dem Membranverfahren, der Aminwäsche und der Druckwechsel-
absorption. Da bei den physikalischen Wäschen nur 60% des CO2-Anteils genutzt wer-
den, weil das Gas nach der Flashkolonne abgezogen wird, sind die Leistungen der Me-
thanisierung entsprechend geringer, siehe Abbildung 6.6.  
 

 

Abbildung 6.6: Leistung für Methanisierung und Elektrolyse in Anhängigkeit für die 
verschiedenen BGAA-Verfahren. 
 
 
6.7.2 Wirkungsgrade der Prozessketten 

Die elektrischen Wirkungsgrade der Prozessketten in Anhängigkeit von den gewählten 
BGA oder BGAA sind in Abbildung 6.7 dargestellt. Bilanzgrenzen sind die Übergabe 
des Biogases von der BGA bzw. BGAA bis zum Produkt SNG vor der Übergabe an die 
Gaseinspeiseanlage (als eine Verwertungsoption). Es werden sämliche dazwischen 
liegenden Prozessschritte inklusive Elektrolyse berücksichtigt. 
 
Es ist ersichtlich, dass die Wirkungsgrade der Prozessketten nur geringe Unterschiede 
aufweisen. Bei der Anlagenkombinationen mit gleicher Leistung sind die Verluste durch 
die Elektrolyse gleich. Es entstehen durch die gewählten Komponenten weitere Verlus-
te. Die Unterschiede bei den Wirkungsgraden sind vor allem auf die beiden Komponen-
ten Kompressor und Methanisierung zurückzuführen. Der Strombedarf des Kompres-
sors hängt davon ab, auf welchen Betriebsdruck (also den Druck der Methanisierung) 
komprimiert werden muss. So ist der Wirkungsgrad bei der Kombination der katalyti-
schen Methanisierung mit der BGAA mit Membranverfahren am höchsten, weil durch 
den Druck des Biogases aus der BGAA keine Kompression notwendig ist.  
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Abbildung 6.7: Wirkungsgrade der Basisszenarien in Anhängigkeit der gewählten 
BGA/BGAA und für verschieden Substrate. 
 
 
6.7.3 Strombedarf der Anlagen 

Die folgenden beiden Abbildungen zeigen den Strombedarf für die Gesamtanlage 
(Elektrolyse, Methanisierung und alle Komponenten) und die Elektrolyse für die Ba-
sisszenarien. Aus Abbildung 6.8 können die Gesamtstrombedarfe entnommen werden, 
aber auch, dass der Strombedarf der Gesamtanlage nur wenig höher ist als der Strom-
bedarf der Elektrolyse.  
 
Abbildung 6.9 zeigt die Aufteilung des verbrauchten Stroms zwischen Elektrolyse und 
den restlichen Anlagenkomponenten. Der Anteil der Elektrolyse am Stromverbrauch 
beträgt zwischen 91 und 97,5 % des gesamten Stromverbrauchs. Mit steigender Anla-
gengröße steigt auch der Anteil des Elektrolysestroms. 
 

 

Abbildung 6.8: Strombedarf für die Gesamtanlage und die Elektrolyse für die Basissze-
narien. 
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Abbildung 6.9: Aufteilung des verbrauchten Stroms zwischen Elektrolyse und den restli-
chen Anlagenkomponenten.  
 
 
6.7.4 SNG/Produktgaszusammensetzung 

Abbildung 6.10. zeigt die Zusammensetzung des Produktes SNG am Ende der Prozess-
kette. Bei der biologischen Methanisierung sind die CH4-Konzentrationen etwas gerin-
ger als bei der katalytischen Methanisierung, weil die für die Simulation zur Verfügung 
gestellten und genutzten Auslegungsdaten für die biologische Methanisierung von 
kürzeren Verweilzeiten im Reaktor ausgehen, wodurch kein vollständiger Umsatz er-
reicht wird. Bei der Auslegung der Membrankonditionierung verbleiben noch CO2- und 
Wasserstoffreste im Produktgas. Dies müsste noch optimiert werden. 
Ansonsten ist die Gaszusammensetzung bei allen Szenarien sehr ähnlich und alle ande-
ren SNG-Produktgase enthalten mindestens 95% Methan und nur 2% Wasserstoff. 
 

 

Abbildung 6.10: Zusammensetzung des SNG für die Basisszenarien.   
 
Neben der Gaszusammensetzung sind für die Einspeisung der Gase ins Erdgasnetz laut 
DVGW-Arbeitsblatt 260 brenntechnische Kenndaten einzuhalten. Abbildung 6.11 zeigt 
die Parameter Wobbe-Index, Brennwert und relative Dichte der Produktgase der ver-
schiedenen BGA-PtG-Anlagenverschaltungen sowie die laut DVGW-Arbeitsblatt gefor-
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derten Bereiche, die die Gase einhalten müssen. Die einzuhaltenden brenntechnischen 
Kenndaten sind  
 Wobbe-Index  12,8 - 15,7 kWh/mN

3 Gesamtbereich  
15,0 kWh/mN

3 Nennwert  
 Brennwert  8,4 - 13,1 kWh/mN

3  
 Relative Dichte  0,55 - 0,75 

 
Die Abbildung zeigt, dass die Produktgase diese Parameter einhalten, wobei die relative 
Dichte gerade so erreicht wird. Als Fazit wird festgehalten, dass die Prozessketten und 
technischen Komponenten so gewählt wurden, dass die Gasnetzeinspeisekriterien ein-
gehalten werden.  
 

 

Abbildung 6.11: Parameter Wobbe-Index, Brennwert und relative Dichte der Produktga-
se für die Basisszenarien.   
 

6.7.5 Fazit 

Die wichtigsten Ergebnisse der technischen Simulation sind, dass  
 sich der Gesamtwirkungsgrad bei verschiedenem Biogasinput nur leicht unter-

scheidet  
 der Strombedarf für die Elektrolyse über 90% des Gesamtstrombedarfs ausmacht 
 die gewählten BGA-PtG-Verschaltungen technisch geeignet sind und die resultie-

renden SNG-Produktgase die Gasnetzeinspeisekriterien einhalten. 
 
Die Ergebnisse zeigen auch, dass technologisch keine großen Unterschiede bestehen, 
da die Erkenntnisse aus der technischen Vorbewertung in die Ausgestaltung der Kon-
zepte eingeflossen sind und dies schon zum Ausschluss von ungeeigneten Technolo-
gien und Prozessketten geführt hat. 
 
Wesentlich ist darüber hinaus, dass die Ergebnisse der technischen Simulation wie re-
sultierende Methanisierungsanlagengröße, SNG-Menge, Strom- und Wärmebedarf und 
Aktivkohlebedarf als notwendige Parameter für die wirtschaftliche Simulation bereitge-
stellt werden. 
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7   
Wirtschaftliche Bewertung der BGA-PtG-Prozessketten 

Ergänzend zu dem im vorherigen Kapitel vorgestellten Berechnungsmodell zur techni-
schen Bewertung mittels der Matlab-Simulation, wurde ein Berechnungsmodell für die 
Wirtschaftlichkeitsbetrachtung der einzelnen Prozessketten in das Matlab-
Simulationsprogramm integriert, um eine kombinierte Bewertung von Technik und 
Kosten zu ermöglichen.  
Mit dem Modell erfolgt die wirtschaftliche Berechnung der technologisch geeignetsten 
Konzepte zur Kopplung von BGA und PtG, deren Auswahl bereits im vorherigen Kapi-
tel beschrieben wurde. Im Folgenden werden die Methode zur Berechnung der SNG-
Gestehungskosten, die Kostenannahmen und der Aufbau des wirtschaftlichen Teils der 
Simulation beschrieben. Anschließend werden die Simulationsergebnisse vorgestellt. 
 

7.1 Methode für Berechnung der SNG-Gestehungskosten 
(IEE) 

Es wurde das Berechnungsverfahren des Methodenhandbuchs / Band 4 (Stand Juni 
2021) genutzt und für den Vergleich der Konzepte angepasst. Somit erfolgte die Be-
rechnung der Gestehungskosten mit der Annuitätenmethode und die Vorgaben der 
VDI 6025 (2012) und VDI 2067 (2012) wurden berücksichtigt. Die benutzten Formeln 
sind im Folgenden kurz dargestellt. 
 
Gesamtannuität: 
 

𝐴 = 𝐴 , − (𝐴 , + 𝐴 , + 𝐴 , + 𝐴 , ) 
 
AN = Gesamtannuität 
AN,E = Annuität der Erlöse 
AN,K = Annuität der kapitalgebundenen Kosten 
AN,V = Annuität der verbrauchsgebundenen Kosten 
AN,B = Annuität der betriebsgebundenen Kosten 
AN,S = Annuität der sonstigen Kosten 

 
Annuität der kapitalgebundenen Kosten: 
 

𝐴 , = (𝐴 + 𝐴 + 𝐴 + ⋯ + 𝐴 −  𝑅𝑊) ∗ 𝑎 
 

A0   = Investitionssumme im ersten Jahr 
A1,2…N   = Barwert der 1.,2…n-ten Ersatzbeschaffung 
RW  = Restwert der Gesamtanlage 
 
Kapitalgebundene Kosten beinhalten die Investitionen zu Beginn sowie deren Ersatzbe-
schaffungen während des Abschreibungszeitraums bzw. der Projektlaufzeit. Die Investi-
tionskosten setzen sich aus den Investitionen für die PtG-Anlage (Elektrolyse und Me-
thanisierung), den Kosten für Gas- und Stromanschluss, den Kosten für die Einbindung 
in die BGA (Wärme- und E-Technik) und den Kosten für die gasverarbeitende Technik 
(Gasreinigung, Verdichtung) sowie Baukosten zusammen. Diese Kosten werden in den 
folgenden Kapiteln bzw. im Anhang benannt. 
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Annuität der bedarfsgebundenen oder auch verbrauchsgebundenen Kosten: 
 

𝐴 , = 𝐴 ∗ 𝑎 ∗ 𝑏  
 

AV  = verbrauchsgebundene Kosten im ersten Jahr 
a   = Annuitätenfaktor 
bV  = preisdynamischer Barwertfaktor für verbrauchsgebundene Kosten 
 
Die verbrauchsgebundenen Kosten entsprechen den Energiekosten (z.B. Strom für 
Elektrolyse), Hilfsenergie und Betriebsstoffe. Für die Ermittlung der Stromkosten wer-
den die in der technischen Simulation ermittelten Strombedarfe berücksichtigt. Die 
verwendeten Strompreise werden in Kapitel 7.4.1 vorgestellt. 
 
In der Simulation werden davon abweichend die Kosten und die entsprechenden An-
nuitäten für Strom und Wärme aus den verbrauchsgebundenen Kosten herausgezogen 
und separat dargestellt. Damit ergeben sich die beiden folgenden zusätzlichen Annuitä-
ten: 
 
Annuität der Stromkosten: 
 

𝐴 , = 𝐴 ∗ 𝑎 ∗ 𝑏  
 

ASTR  = Stromkosten im ersten Jahr 
bSTR  = preisdynamischer Barwertfaktor für Stromkosten 

 
Annuität der Wärmekosten: 
 

𝐴 , = 𝐴 ∗ 𝑎 ∗ 𝑏  
 

AW1  = Sonstige Kosten im ersten Jahr 
bW  = preisdynamischer Barwertfaktor für sonstige Kosten 

 
Annuität der betriebsgebundenen Kosten: 
 

𝐴 , = 𝐴 ∗ 𝑎 ∗ 𝑏 + 𝐴 ∗ 𝑎 ∗ 𝑏  
 

AB1  = betriebsgebundene Kosten im ersten Jahr 
bB  = preisdynamischer Barwertfaktor für betriebsgebundene Kosten 
AIN  = betriebsgebundene Kosten für Instandhaltung im ersten Jahr 
bIN  = preisdynamischer Barwertfaktor für Instandhaltungskosten 
 
Die betriebsgebundenen Kosten setzen sich aus Kosten für Wartung und Instandhal-
tung, Personalkosten, Betriebsstoffkosten und Verwaltungs- und Versicherungskosten 
zusammen. 
 
Annuität der sonstigen Kosten: 
 

𝐴 , = 𝐴 ∗ 𝑎 ∗ 𝑏  
 

AS1  = Sonstige Kosten im ersten Jahr 
bS  = preisdynamischer Barwertfaktor für sonstige Kosten 
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Sonstige Kosten definieren alle Kosten, die nicht unter die anderen Kostengruppen 
zusammengefasst werden können, z.B. Steuern, Versicherung, Pacht, Rückstellungen 
für Rückbau, etc. 
 
Annuität der Erlöse: 
 

𝐴 , = 𝐸 ∗ 𝑎 ∗ 𝑏  
 

E1  = Erlöse im ersten Jahr 
bE  = preisdynamischer Barwertfaktor für Erlöse 
 
Mögliche Erlösquellen sind der Verkauf von Nebenprodukten wie Sauerstoff oder 
Wärme sowie Mehrerlöse durch die Aufreinigung des Biomethans. 
 
Mit der Wasserstoff- bzw. SNG-Menge und den in der wirtschaftlichen Simulation er-
mittelten Kosten werden die SNG-Gestehungskosten und die Levelized cost of hydro-
gen (LCOH; Wasserstofferzeugungskosten) berechnet.  
Die pro Jahr erzeugte Wasserstoff- bzw., SNG-Menge wird anhand der installierten 
Leistung des Elektrolyseurs bzw. der Methanisierung, des Wirkungsgrades und der 
Volllaststunden im Rahmen der technischen Simulation berechnet. 

 
Wasserstoffgestehungskosten: 
 

𝐿𝐶𝑂𝐻 =  
𝐴𝑁

𝑃 ∗  𝜂 ∗ 𝑉𝐿𝑆
𝐻

€

𝑘𝑔
 

 
PEly  = Leistung der Elektrolyse 
ηEly  = Wirkungsgrad der Elektrolyse 
VLSEly  = Volllaststunden der Elektrolyse 
HO  = Brennwert Wasserstoff 

 
SNG-Gestehungskosten: 
 

𝑆𝑁𝐺 − 𝐺𝑒𝑠𝑡𝑒ℎ𝑢𝑛𝑔𝑠𝑘𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 =  
𝐴𝑁

𝑃 ∗ 𝜂 ∗ 𝑉𝐿𝑆

€

𝑘𝑊ℎ
 

 
PMeth  = Leistung der Methanisierung 
ηMeth  = Wirkungsgrad der Methanisierung 
VLSMeth  = Volllaststunden der Methanisierung 
 
Für die Berechnung wurden verschiedene Finanzierungsparameter festgelegt. Die Fi-
nanzierungsparameter umfassen den Betrachtungszeitraum, den Kalkulationszins, so-
wie Preisänderungsraten. Diese werden in Kapitel 7.4.2 vorgestellt. 
 
 

7.2 Kostenannahmen für die katalytische Methanisierung 
und weitere Komponenten (IEE) 

Es wurden und werden im Rahmen des Projektes Investitions- und Betriebskosten für 
folgende Komponenten differenziert ermittelt: 
 Katalytische und biologische Methanisierungsverfahren 
 Reinigung von Biogas: Entschwefelung mittel Aktivkohlefilter, sowie zusätzliche 

Biogasreinigung bei Biogas aus der Braunen Tonne 
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 Biogaskompressor für verschiedene Volumenströme/Kapazitäten und Drücke  
 Kompressor für CO2 für verschiedene Volumenströme/Kapazitäten und Drücke  
 Entfeuchtung von Biogas bzw. des Schwachgases vor der katalytischen Methani-

sierung und Entfeuchtung von SNG nach der Methanisierung 
 Zusätzliche Investitionskosten für M&R-, Sicherheitstechnik, Elektrotechnik und 

Leitwarte für die Gesamtanlage, sowie Kosten für Baumaßnahmen und Gebäude, 
Planung und Genehmigung 

 Elektrolyse 
 
Es erfolgt die Berücksichtigung der genannten Komponenten je nach gewählter BGA-
PtG-Kombination. Die spezifischen Strom- und Wärmeverbräuche der einzelnen Kom-
ponenten werden basierend auf der thermischen Leistung der Methanisierung hinter-
legt. Ebenso werden die für die einzelnen Komponenten benötigten Investitionskosten 
sowie weitere Kostenparameter wie Wartung und Instandhaltung in Abhängigkeit von 
der thermischen Leistung der Methanisierung ermittelt.  
 
In der technischen Simulation werden für jede Komponente Strom- und Wärmebedarfe 
ermittelt und diese am Ende als Gesamtbedarfe pro Jahr zusammengefasst. Mittels der 
in den Annahmen hinterlegten Strom- und Wärmepreise werden die jährlichen Strom- 
und Wärmekosten berechnet. Es ist jedoch auch möglich die Kosten pro Komponente 
auszuwerten. Dies ist vor allem bei den Stromkosten für die Elektrolyse interessant. 
 
Im Folgenden werden die Rahmenbedingungen für die Ermittlung der Kosten der ver-
schiedenen Komponenten beschrieben.  
 
 
7.2.1 Katalytische Methanisierung 

Für die Ermittlung der Kosten für den Festbettreaktor wurden auf Basis einer eigenen 
Auslegung für verschiedene Anlagengrößen die Preise der einzelnen Komponenten für 
die Anlagentechnik ermittelt und zusammengeführt.  
  
Für den Wabenreaktor wurden Investitionskosten aus Schlautmann et al. (2021) für die 
Anlage in Falkenhagen entnommen. Die Investitionskosten umfassen den Wabenreak-
tor mit einem nachgeschalteten Festbettreaktor sowie einer Trocknung. Für eine Anla-
gengröße von 5 MW SNG-Output betragen die Investitionskosten 1430 €/kWSNG-Output. 
In Zukunft ist durch weitere Optimierungsmaßnahmen eine mögliche Kostenreduktion 
bis auf einen Zielwert von 720 €/kW möglich. Da die Investitionskosten nicht auf Basis 
einer First-of-its-kind-Anlage genutzt werden sollen, sondern die in den nächsten Jah-
ren erzielbaren Kosten abbilden sollen, wurden die Kosten für die erste Optimierungs-
stufe von ca. 1200 €/kWSNG-Output genutzt. Auf der Basis wurden die Investitionskosten 
für die in diesem Projekt benötigten Anlagengrößen abgeleitet.  
 
Für den Wirbelschichtreaktor lagen keine Daten vor. Nach Calbry-Muzyka und Schild-
hauer (2020) sind die spezifischen Kosten stark abhängig von der Anlagengröße mit 
der Tendenz der deutlichen Kostenreduktionen bei der Skalierung. Aus diesem Grund 
werden keine Investitionskosten angegeben und für den Wirbelschichtreaktor keine 
Berechnungen durchgeführt. 
 
Auf Basis des Technologieberichts Power-to-Gas von Schmid et al. (2017) wurden pau-
schal 4 % der spezifischen Investitionen für die Betriebskosten (Wartung, Instandhal-
tung) angesetzt. 
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7.2.2 Elektrolyse 

Die Wasserstoff-Kosten sind ein wesentlicher Eingangsparameter für die Berechnung 
der SNG-Gestehungskosten. Der Fokus dieser Studie liegt dabei nicht auf der Wasser-
stoffproduktion oder der Betriebsoptimierung des Elektrolyseurs, trotzdem wurde we-
gen des hohen Einflusses, den Wasserstoff auf die SNG-Gestehungskosten hat (siehe 
Kapitel 7.6.1), nach ersten Vorberechnungen entschieden, die folgenden zwei Optio-
nen in das Simulationstool zu integrieren: 
1. Technische und wirtschaftliche Simulation der Elektrolyse als eine Komponente mit 

der Integration aller notwendigen technischen und wirtschaftlichen Parameter. 
2. Vorgabe eines fixen Wasserstoffeinkaufspreises ohne Simulation einer Elektrolyse. 

 
Im Rahmen dieses Projektes wurde die erste Option genutzt. Zur Ermittlung der Elektro-
lyseurkosten wurden auf die Studie Kostenprognose für die Niedertemperaturelektroly-
se von Holst et al. (2021) zurückgegriffen. Auf Basis der dort genannten Investitions-
kosten für eine 5MW PEM-Elektrolyse für das Bezugsjahr 2020 wurden die Investitions-
kosten für die in diesem Projekt benötigten Anlagengrößen abgeleitet. Für Wartung 
und Instandhaltung wurden 1,75% der CAPEX pro Jahr angesetzt. 
 

7.2.3 Komponenten zur Gasbehandlung 

In einem vorherigen Vorhaben des Fraunhofer IEE fanden Herstellerbefragungen und 
Richtpreisabfragen für verschiedene Komponenten zur Gasbehandlung statt. Es lagen 
Preise für verschiedene Trocknungsverfahren und für die Feinentschwefelung mit Ak-
tivkohlefilter vor. Zusätzlich lagen Richtpreise für Biogaskompressoren vor. Auf der 
Datenbasis wurden die Kosten für die im Projekt benötigten Anlagengrößen abgeleitet.  
 
Für die Trocknung des Biogases, des Schwachgases und des SNGs wurde ein Adsorpti-
onstrockner mit zwei Behältern eingeplant. Der Wärmebedarf für die Trocknung bzw. 
Regeneration des Adsorbers wird in der technischen Simulation berechnet.  
 
Für die Feinentschwefelung wurden zwei in Reihe geschaltete Aktivkohlebehälter ein-
geplant, um die H2S-Konzentrationen um über 99 % zu reduzieren und somit nahezu 
H2S-freies Gas in die katalytische Methanisierung zu leiten. Der Aktivkohlebedarf wird 
in der technischen Simulation aus der abgereinigten H2S-Menge ermittelt. Daraus wer-
den in der wirtschaftlichen Simulation die jährlichen Aktivkohlekosten ermittelt. Es wird 
eine Aktivkohle-Adsorptionskapazität von 0,5 kg AK/kg H2S angenommen.  
 
Da alle modernen BGAA mittlerweile über eine Entschwefelung verfügen und die H2S-
Konzentrationen kleiner als 5 ppm sind, wird in der Prozesskette keine Feinentschwefe-
lung benötigt. Ggf. kann ein Polizeifilter zum Einsatz kommen. Das Abreinigungsver-
fahren ist beim Schwachgasstrom das gleiche wie bei Biogasgemisch und es wird mit 
einem Aktivkohlefilter gerechnet. Für einen Polizeifilter käme auch ein Aktivkohlefilter 
in Frage, der jedoch baulich kleiner sein kann als eine normale Feinentschwefelung und 
aufgrund der geringen H2S Gehalte auch weniger Aktivkohleverbrauch hat. 
 
Auf Basis der vorliegenden Angebote für Biogaskompressoren wurden die Investitions-
kosten für die im Projekt benötigten Anlagengrößen abgeleitet. Der Strombedarf wird 
in der technischen Simulation auf Basis des Biogas- bzw. Schwachgasdrucks und dem 
durch den Druck der Methanisierung bedingten Systemdruck errechnet. 
 
Zur Konditionierung des SNG, d.h. zur Abtrennung der zu hohen Anteilen an Wasser-
stoff im Produktgas, wird in der Prozesskette vor der Gaseinspeisung eine Membranan-
lage berücksichtigt. Dazu wurde ein Hersteller von Membranen, der auch Membranen 
für die Gasaufbereitung herstellt, kontaktiert. Dieser hat die Betriebsbedingungen für 
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die benutzte Membrananlage, sowie aus einer Aspen-Simulation ermittelten Abreini-
gungsgrade für die verschiedene Gasbestandteile benannt. Diese Parameter sind vor 
allem für die technische Simulation relevant. Der Strombedarf wird in der Simulation 
berechnet, der vor allem durch die Kompression des Produktgases nach der Methani-
sierung auf den Membraneingangsdruck verursacht wird. 
Für die Kostenermittlung wurde auf Investitionskosten zurückgegriffen, die dem IEE für 
unterschiedlich große Membranaufbereitungsanlagen zur Verfügung standen. Die In-
vestitionskosten für die Membran-Konditionierung unterscheiden sich je nachdem, ob 
ein Kompressor benötigt wird. Bei den untersuchten Methanisierungsanlagen außer 
dem Wabenreaktor muss mit der Membrananlage ein Kompressor installiert werden. 
 
Die konkreten Annahmen/Zahlen für die Kosten (Investitionen, Wartungs- und Instand-
haltungsfaktoren, spezifische Strom- und Wärmebedarfe) sind im Anhang in Kapitel 
12.1 für jede Komponente dargestellt. Zusätzlich sind sämtliche in die Simulation ein-
gehenden Daten unter folgendem Link veröffentlicht: 
https://fordatis.fraunhofer.de/handle/fordatis/331. 
 
 

7.3 Kostenannahmen für die biologische Methanisierung 
(PFI) 

Für die Basis-Kalkulation wurde das in Kapitel 6.3 entwickelte Verfahrensschema zu-
grunde gelegt. Für die ökonomische Bewertung des Verfahrens wurde auf Basis von 
eingeholten Angeboten, Preisauskünften und Abschätzungen die notwendigen Investi-
tionskosten sowie die voraussichtlich jährlich anfallenden Betriebs- und Wartungskos-
ten ermittelt. Sämtliche Kosten beziehen sich auf die biologische Methanisierung sowie 
alle zugehörigen Aggregate sowie die notwendige Peripherie zur Anbindung an eine 
Biogasanlage. Nicht berücksichtigt sind die notwendigen Investitionskosten für die 
Wasserstofferzeugung (Elektrolyse) sowie weitere Kosten im Zusammenhang mit den 
verschiedenen Nutzungsoptionen für das produzierte Biomethan (Einspeisestation, 
Biomethantankstelle etc.). Die ermittelten Investitionskosten auf Grundlage der oben 
beschriebenen Anlagenkonfiguration sind der Tabelle 7.1 zu entnehmen.  
 
Bezogen auf die Nettomethanisierungsleistung der Anlage von 250 mN

3/h ergeben 
spezifische Investitionskosten von ca. 1400 €/kW (auf Basis 10 kW Heizwert je Kubik-
meter Methan). Die jährlichen Betriebskosten wurden auf Basis eines Volllastbetriebs 
der Anlage (8000 h/a) und Strombezugskosten von 20 ct/kWh (nur Bedarf biologische 
Methanisierung; exklusive Elektrolyse) berechnet und belaufen sich auf ca. 220 tsd. € 
jährlich.  
Im Anschluss wurden die ermittelten Kennzahlen auf verschiedene Größenklassen an-
gepasst, um Skaleneffekte zu ermitteln. Hierzu wurde neben eigenen Berechnungen 
Angaben verschiedener Hersteller zu den voraussichtlichen Investitionskosten einbezo-
gen. Betrachtet wurden drei Größenklassen von 125 mN

3 bis 500 mN
3 (jeweils Nettoleis-

tung, siehe Tabelle 7.2). In Bezug auf die Bruttoeinspeiseleistung wurde vereinfacht ein 
CH4-Gehalt im Rohbiogas von 50 % angenommen.  
 
Die ermittelten Skaleneffekte sind erheblich und führen im Vergleich einer 500 mN

3-
Anlage mit einer 125 mN

3-Anlage zu einer Halbierung der spezifischen Investitionskos-
ten. Maßgeblich sind einerseits die spezifischen Kosten der Reaktortechnik (Behälter 
und Aggregate) die mit zunehmender Anlagengröße deutlich sinken. Weiterhin kommt 
zum Tragen, dass verschiedene Kosten der Anlagenperipherie (Mess- und Regeltechnik, 
Sicherheitstechnik, Elektroinstallation, Leitwarte) nur wenig von der Anlagengröße 
beeinflusst sind. Dies führt zu relativ hohen Basiskosten bei kleinen Anlagen. Ähnliche 
Effekte betreffen auch die Nebenkosten (bauliche, Dokumentation, Prüfung etc.). 
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Aufbauend auf den ermittelten Kostendaten wurden die spezifischen Investitionskosten 
für eine biologische Methanisierung an Biogasanlagen in den Leistungsklassen 250, 
500, 800 und 2000 kWel. sowie die entsprechenden Kosten für Biogasaufbereitungsan-
lagen mit Aufbereitungskapazitäten von 700, 1000 und 1400 mN

3/h spezifiziert. Wei-
terhin wurden für die entsprechenden Anlagen die Betriebskosten (Wartung, Strombe-
darf, Nährmedien etc.) und die Leistungsdaten (Wärmeüberschuss, Umsatzraten) ermit-
telt. Die entsprechenden Daten sind in das Simulationsmodell zur wirtschaftlichen Be-
wertung der Prozessketten eingeflossen (siehe Kap. 8.4 und 8.5). 

Tabelle 7.1: Investitionskosten biologische Methanisierung mit 500 mN
3/h Bruttometha-

nisierungsleistung (einschließlich Methan aus Rohbiogas; 250 mN
3/h) 

Invest-Positionen Geschätzte Kosten [€] 

     Bauliche Anlagen 241.300 

Erdbau        9.400 

Stahlbetonarbeiten      14.600 

Stahlbau    170.000 

Außenanlage      33.800 

Blitzschutz      13.500 

     Anlagenbau 3.044.100 

Behälter 1.208.500 

Rohrleitungsbau    328.800 

Aggregate & Komponenten    514.100 

Gasreinigung      53.000 

Elektroinstallation    161.100 

MSR-Technik    203.900 

Sicherheitstechnik      48.500 

Container      71.100 

Wasserstoffübertragungstechnik      67.100 

Nährmedien/Wasserrückgewinnung    388.000 

     Inbetriebnahme&Prüfungen 76.800 

     Dokumentation 37.600 

     Detailplanung, Baustelle, Überwa-
chung 

165.800 

Gesamtkosten 3.565.600 
 

Tabelle 7.2: Spezifische Investitionskosten bei Anlagen zur biologischen Methanisierung 
in Abhängigkeit vom Anlagenoutput 

Kennzahlen / Anlagengröße A-125 B-250 C-500 

Nettomethanisierungsleistung [mN
3/h] 125 250 500 

Bruttoeinspeiseleistung1) [mN
3/h]  250 500 1000 

Leistung BGA [kWel] 500 1000 2000 

Kosten Anlagenbau einschließlich Peri-
pherie2) [Mio. €] 

2,15 3,05 4,45 

Nebenkosten3) [Mio. €] 0,35 0,52 0,65 

Spezifische Kosten [€/kW] 2.050 1.430 1020 
1) Rohbiogas mit 50% CH4; 2) Reaktoren, Rohrleistungsbau, Komponenten, Sicherheits- / Mess-
technik etc.; 3) Bauliche Anlagen, Planung, Prüfung, Dokumentation 
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7.4 Weitere Kosten-/Modellannahmen (IEE) 

7.4.1 Stromkosten 

Im Folgenden werden die Stromkostenannahme für die Simulation und eine kurze 
Auswertung zu Abgaben, Umlagen, Entgelte und Steuern für Elektrolyse vorgestellt.   
 

7.4.1.1 Stromkostenannahme in der Simulation 

Bezüglich der in der Simulation genutzten Finanzierungsparameter und Strompreise 
wurden 3 Fälle unterschieden: der Best Case, der Worst Case und der Normal Case. Im 
Folgenden werden die Stromkostenannahme für diese drei Fälle beschrieben. 
 
Der Best Case stellt bezüglich der Strompreise und der Inflation den Stand im Herbst 
2021 dar: 
 Szenario unter besten Voraussetzungen für nachhaltigen europäischen Strom oh-

ne Krieg in der Ukraine: günstige PPAs (Power Purchase Agreements): 4 ct/kWh, 
Beschaffung (+0,38 ct/kWh Abgaben)  

 Großhandelspreise für deutschen Strom vor der Covid-19 Pandemie: Spotmarkt 
vor Corona: 5 ct/kWh Beschaffung (+0,38 ct/kWh Abgaben).  Dieser Strompreis 
wurde für das Best Case Szenario gewählt. 

 
Der Worst Case stellt den Stand im Herbst 2022 während des Kriegs in der Ukraine, mit 
hohen Strompreisen und hoher Inflation dar. 
 Gestaffelte Spot-Preise durch Energiekrise: [10 ct/kWh (Zwischenschritt), 15 

ct/kWh (Zwischenschritt),] 20 ct/kWh (aktuelles Preisniveau) (+0,38 ct/kWh Abga-
ben) 

 PPA-Index bei Kriegsausbruch: 7 ct/kWh Beschaffung (+0,38 ct/kWh Abgaben)  
 PPA-Index (Stand Ende August 2022): 14 ct/kWh Beschaffung (+0,38 ct/kWh Ab-

gaben)  Dieser Strompreis wurde für das Worst Case Szenario gewählt. 
 
Der Normal Case stellt bezüglich der Strompreise und der Inflation die realistischste 
Zukunftsprognose dar: 
 Strompreis vergleichbar mit dem Zwischenschritt der Spot-Preis-Entwicklung s.o.: 

10 ct/kWh Beschaffung (+0,38 ct/kWh Abgaben)  Dieser Strompreis wurde für 
das Normal Case Szenario gewählt. 

 
Berücksichtigte Abgaben, Umlagen, Entgelte und Steuern  
Strommarktpreis für Elektrolyseure im Jahr 2022: 
 Erzeugungskosten (Normal Case)   10 ct/kWh    
 Netzentgelte *        0 ct/kWh    
 Netzentgeltgekoppelte Abgaben/Umlagen *    0,38 ct/kWh    

o Konzessionsabgabe      0,11 ct/kWh    
o KWK-Umlage       0 ct/kWh    
o StromNEV-Umlage      0,27 ct/kWh    
o Offshore-Netzumlage      0 ct/kWh    
o Umlage für abschaltbare Lasten     0 ct/kWh    

 Stromsteuer *       0 ct/kWh    
 EEG-Umlage *       0 ct/kWh    
 Summe      10,38 ct/kWh    

* Eine kurze Auswertung zu Abgaben, Umlagen, Entgelte und Steuern folgt im nächs-
ten Kapitel.  
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7.4.1.2 Kurze Auswertung zu Abgaben, Umlagen, Entgelte und Steuern  

Der Gesetzgeber hat in verschiedenen relevanten Gesetzen die Voraussetzungen ge-
schaffen, dass der Markthochlauf für Elektrolyseure von günstigen Strompreisen flan-
kiert wird und von den meisten Steuern, Abgaben und Umlagen befreit wird. 
 
Netzentgelte 
Der § 118 VI S.1, S.7, S.8 EnWG befreit Elektrolyseure und Methanisierungsanlagen für 
20 Jahre ab Inbetriebnahme von den Netzentgelten für Strom und Gas. 
 Satz 1: „Nach dem 31. Dezember 2008 neu errichtete Anlagen zur Speicherung 

elektrischer Energie, die ab 4. August 2011, innerhalb von 15 Jahren in Betrieb 
genommen werden, sind für einen Zeitraum von 20 Jahren ab Inbetriebnahme 
hinsichtlich des Bezugs der zu speichernden elektrischen Energie von den Entgel-
ten für den Netzzugang freigestellt.“  

 Satz 7 & 8: „Die Sätze 2 und 3 sind nicht für Anlagen anzuwenden, in denen 
durch Wasserelektrolyse Wasserstoff erzeugt oder in denen Gas oder Biogas durch 
wasserelektrolytisch erzeugten Wasserstoff und anschließende Methanisierung 
hergestellt worden ist. Diese Anlagen sind zudem von den Einspeiseentgelten in 
das Gasnetz, an das sie angeschlossen sind, befreit. 

 
Stromsteuer 
Durch §9a StromStG wird die Stromsteuer für die Elektrolyse auf Antrag erlassen. 
 „Auf Antrag wird die Steuer für nachweislich versteuerten Strom erlassen, erstat-

tet oder vergütet, den ein Unternehmen des Produzierenden Gewerbes 
1.    für die Elektrolyse“ 

Gemäß §2 Nr.3 StromStG gehören zu einem Unternehmen des produzierenden Ge-
werbes auch Unternehmen, die der Energieversorgung zuzuordnen sind und damit 
auch Anlagen zur Herstellung von grünem Wasserstoff und SNG. 
 
EEG-Umlage 
Durch die Absetzung der EEG-Umlage auf Null durch das sog. Osterpaket wurde ein 
großer Anteil der möglichen zusätzlichen Stromnebenkosten für alle Stromversorger 
beseitigt. Übergangsweise wurden für Elektrolyseure durch §69b I EEG und §64a EEG 
bereits Ermäßigungen ermöglicht, die jedoch mit bürokratischem Aufwand und ge-
nehmigungsrechtlichen Unsicherheiten behaftet waren. 
 
Netzentgeltgekoppelte Abgaben/Umlagen 
Bei Eigenversorgung per Direktleitung entfallen diese Abgaben und Umlagen. Bei netz-
gebundenen Anlagen gelten die folgenden Annahmen: 
 

KWK-Umlage 
Entfällt für Elektrolyseure mit grünem Wasserstoff nach §27d KWKG 2020. Dies 
wird ebenfalls im EnWG bestätigt, das erst am 1.1.2023 in Kraft tritt.  
Siehe §27d KWKG 2020: 
„Für Strom, der von einem Unternehmen zur Herstellung von Grünem Wasserstoff 
verbraucht wird, verringert sich die KWKG-Umlage unabhängig vom Verwen-
dungszweck des hergestellten Wasserstoffs nach Maßgabe des § 69b des Erneu-
erbare-Energien-Gesetzes auf null.“ 
sowie §25 EnWG: 
„Der Anspruch auf Zahlung der Umlagen verringert sich auf null für die Netzent-
nahme von Strom, der zur Herstellung von Grünem Wasserstoff unabhängig von 
dessen Verwendungszweck in einer Einrichtung zur Herstellung von Grünem Was-
serstoff verbraucht wird, die über einen eigenen Zählpunkt mit dem Netz verbun-
den ist.“ 
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Offshore-Netzumlage 
Mit den in §25 EnFG genannten Umlagen ist auch die Offshore-Netzumlage inbe-
griffen. 
Gemäß §17f V S.2 EnWG i.V.m §27d KWKG 2020 entfällt diese Umlage ebenso. 
„Für den Aufschlag nach Satz 1 sind die §§ 26a bis 28 und 30 des Kraft-Wärme-
Kopplungsgesetzes entsprechend anzuwenden“. 
 
Umlage für abschaltbare Lasten 
Hier ist §18 I S.1 AbLaV anzuwenden: 
“ (1) Die Betreiber von Übertragungsnetzen sind verpflichtet, ihre Zahlungen und 
Aufwendungen nach dieser Verordnung über eine finanzielle Verrechnung monat-
lich untereinander auszugleichen; ein Belastungsausgleich erfolgt entsprechend 
den §§ 26, 28 und 30 des Kraft-Wärme-Kopplungsgesetzes in der jeweils gelten-
den Fassung.“ 
Folglich entfällt durch §27d KWKG auch diese Umlage. 
 

Die bereits erfolgte Befreiung der zuvor genannten Umlagen für Elektrolyseure legt den 
Schluss nahe, dass der Gesetzgeber auch in den übrigen Umlagen und Abgaben Be-
freiungen für Elektrolyseure vorsieht. Die Konzessionsabgabe und StromNEV Umlage 
enthalten bislang jedoch keine expliziten Befreiungen für die Herstellung von Wasser-
stoff.  
  

7.4.2 Finanzierungsparameter und Inflation 

Im Folgenden werden die Annahmen bezüglich Preisänderungsrate (Inflation) für die 
o.g. drei Fälle beschrieben.  
 
In Tabelle 7.3 sind die bei statista.de aufgerufenen Ergebnisse für die Inflation der ver-
gangenen Jahre zusammengefasst sowie die dort genannten IWF-Prognosen bis 2025 
bzw. 2027. Auf der Basis wurde für den Best Case der statista.de-Wert von 1,37 % 
gewählt und für den Normal Case der IWF-Prognosewert von 1.8 %. (Statista 2022-a) 

Tabelle 7.3: Preisänderungsrate laut Statista 2020 und IWF-Prognose (Statista 2022-a) 

 Deutschland Australien Chile China Marokko 

 2025  2027  2027  2027  2027  

Preisänderung* 1,37% 1,93% 3,64% 1,94% 1,39% 

Prognose IWF 1,80% 2,49% 3,00% 2,00% 2,00% 
* gemittelte Inflation der letzten 10 Jahre - Statista 
 
Für den mit Stand im Herbst 2022 wurde eine durchschnittliche Inflation 
von 4,5 % gewählt, wobei eine mittelfristige Entwicklung angenommen wurde und 
nicht aktuelle Spitzen.  
 
Die Annahmen für die 3 berechneten Fälle sowie die gewählten Finanzierungsparame-
ter sind in Tabelle 7.4 zusammengefasst. 
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Tabelle 7.4: Annahmen für die 3 berechneten Fälle: Best Case, der Normal Case und der 
Worst Case 

  Best Case Normal Case Worst Case 

Anmerkung  Stand Herbst 
2021 

realistischste Zu-
kunftsprognose 

Stand 
08./09.2022 

Betrachtungszeitraum a 20 20 20 

Eigenkapitalanteil % 20 20 20 

Eigenkapitalzins % 10 10 10 

Fremdkapitalzins % 4 4 4 

Kalkulationszins % 5,2* 5,2* 5,2* 

Preisänderungsrate für bedarfs-
gebundene Kosten, Instandhal-
tung, betriebsgebundene Kos-
ten, sonstige Kosten, Erlöse  

%/a 1,37 1,8 4,5 

* persönliche Rückmeldung von KfW-Mitarbeiter, dass die Finanzierungsparameter zunächst 
nicht geändert werden. 
 

7.4.3 Wärmebedarf und Wärmeproduktion 

Es werden in der technischen Simulation für jede Komponente Wärmebedarfe ermittelt 
und diese am Ende als Gesamtbedarfe pro Jahr zusammengefasst. Mittels der in den 
Annahmen hinterlegten Wärmepreise werden die jährlichen Wärmekosten berechnet.  
 
In den Basisszenarien wird zur Deckung des Wärmebedarfs der Prozessketten ange-
nommen, dass der Wärmebedarf aus der Prozessabwärme gedeckt wird und  
somit der Wärmeeinkaufspreis zu Null gesetzt. 
 
Der Wärmeverkauf als Erlösoption für die zu untersuchende Konzept wurde in die Si-
mulation mit aufgenommen. Die Wärmeauskopplung erfolgt in der Simulation im An-
schluss an die Methanisierung. Es erfolgte eine Trennung nach Hochtemperaturwärme, 
das ist die Abwärme aus dem Reaktor, und nach Niedertemperaturwärme, das ist die 
Abwärme aus der Kondensation des Wassers.  
 
Um diese Wärmemenge zu nutzen, wurden die Komponenten „HT- und NT-
Wärmetauscher“ in die Simulation integriert und in diesen wird die maximal auskop-
pelbare Wärmemenge berechnet. In den Szenarien kann hinterlegt werden, wieviel von 
dieser Wärme verkauft wird (Wärmenutzungsgrad NT und HT) und zu welchem Preis. 
In den Basisszenarien wurde kein Wärmeverkauf hinterlegt.  
 

7.4.4 Erlöse  

Wie oben beschrieben können Erlöse durch den Verkauf der Prozesswärme generiert 
werden, die zu einer Reduktion der SNG-Gestehungskosten führen.  
 
Durch den Verkauf des Sauerstoffs aus der Elektrolyse können weitere Erlöse generiert 
werden. Vorberechnungen haben gezeigt, dass Erlöse durch den Verkauf von Sauer-
stoff die Wasserstoffgestehungskosten nur gering senken.  
Eine nachhaltige Option für die Sauerstoffnutzung kann darin bestehen, den Sauerstoff 
für Kläranlagen zur Verfügung zu stellen.  
Im Rahmen des Projektes wurde die Sauerstoffnutzung nicht als Basisfall betrachtet.   
Ebenso sind Gutschriften für die CO2-Reduktion bisher noch nicht eingepreist.  
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7.5 Aufbau des Simulationsmodells (wirtschaftlicher Teil) 
(IEE) 

Zur Umsetzung der Wirtschaftlichkeitsbetrachtung im Matlab-Simulationsprogramm 
wurde die Berechnungslogik der Annuitäten-Methode in die Matlab-Skriptsprache 
übersetzt und in Teilfunktionen zusammengefasst. Angelehnt an die Struktur der tech-
nischen Simulation werden zuerst für die einzelnen Komponenten jeweils Annuitäten 
errechnet und anschließend für die Gesamtanlage zusammengefasst. Der Ablauf der 
unterschiedlichen Berechnungsschritte ist in folgendem Programmablaufplan Abbil-
dung 7.1 beschrieben. 
 

Input DateiParameter 
aus TSimu

Sind alle 
Prozessketten 

berechnet?

Ergebnis Datei

Ja

Zugriff auf Parameter 
der nächsten 
Komponente

Nein

Sind alle 
Komponenten 

berechnet?

Berechnung 
Annuitäten in 
Komponente

Nein

Berechnung 
Annuitäten der 
Gesamtanlage

Ja

SNG-
Gestehungskosten

 

Abbildung 7.1: Programmablaufplan für die wirtschaftliche Simulation. 
 
Für die Berechnungen der Wirtschaftlichkeit wird auf die von der technischen Simulati-
on übergebenen Parameter, auf Komponenten und prozesskettenübergreifende Para-
meter sowie auf in der Input-Datei hinterlegte Kosten-Parameter zugegriffen. 
 
Abweichend von der Annuitätenmethode werden neben den kapitalgebundenen, be-
darfsgebundenen, betriebsgebundenen und sonstigen Kosten zusätzlich noch die Kos-
ten für Strom und Wärme einzeln erfasst, um z.B. den Strombedarf von anderen Kos-
ten getrennt betrachten zu können. Die Berechnungen der einzelnen Kosten auf Kom-
ponenten-Ebene erfolgen als Multiplikation des technischen Bedarfs mit dem hinterleg-
ten Preis. Nachfolgend werden diese Kosten dann mit Annuitäten- und Barwertfaktor 
zu der gewünschten Teil-Annuität verrechnet. Diesen Annuitäten sowie die Anfangsin-
vestition werden anschließend an die Berechnungen für die Gesamtanlage weitergege-
ben. 
 
Auf der Prozessketten-Ebene werden analog zu den Berechnungen der Komponenten 
die prozesskettenübergreifenden Kostenpositionen errechnet. Darin sind unter ande-
rem Personalkosten, Rückstellungen und die Versicherung der Gesamtanlage inbegrif-
fen. Schließlich werden die Summen für jede Teilannuität gebildet und die Annuität der 
Gesamtanlage berechnet. Darüber hinaus wird für die auf den Wasserstoff entfallenen 
Kostenpositionen eine Annuität errechnet. Mit dieser und mit den produzierten Was-
serstoffmengen werden die Wasserstoffgestehungskosten (LCOH) berechnet. Mit den 
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Werten der einzelnen Parameter wird zusätzlich der prozentuale Anteil jeder Annuität 
an der Gesamtannuität berechnet. 
Alle berechneten wirtschaftlichen Parameter werden abschließend in die Ergebnis-Datei 
ausgegeben, um dort aufbereitet und analysiert zu werden. 
 

7.6 Ergebnisse der wirtschaftlichen Bewertung der Prozess-
ketten (IEE) 

Die SNG-Gestehungskosten wurden in Abhängigkeit von der Anlagengröße bzw. -
kapazität und dem jeweiligen BGA-PtG-Konzept berechnet. Um abzuleiten, welches 
Methanisierungsverfahren sich für welche BGA-Größe als am wirtschaftlich effizientes-
ten darstellen lässt, wurde das Modell so entworfen, dass die kostenrelevanten Parame-
ter für die verschiedenen Konzepte und Prozessketten berücksichtigt werden.  
Mit dem Berechnungsmodell können ebenfalls konkrete BGA-Standorte als Beispiele 
für eine Erweiterung mit PtG-Anlagen gerechnet werden.  
 
Mittels des Simulationstools wurden für alle definierten Prozessketten die Investitions-
kosten, die Betriebskosten, die Strom- und Wärmeverbräuche sowohl für jede einzelne 
Komponente als auch für die Gesamtanlage berechnet, anschließend ausgewertet und 
die Daten verschiedener Prozessketten verglichen. Mit den Gesamtkosten einer Anlage 
und der produzierten SNG-Menge werden die SNG-Gestehungskosten berechnet, so-
dass Kosten verschiedener Prozessketten verglichen werden können. 
 
 
7.6.1 SNG-Gestehungskosten 

In der folgenden Abbildung 7.2 sind die SNG-Gestehungskosten für die 17 Basisszena-
rien für den Normal Case gegenübergestellt. Die SNG-Gestehungskosten betragen bei 
den Basisszenarien und dem Normal Case zwischen 33,99 und 60,74 ct/kWh. Im Ver-
gleich dazu lag der Erdgaspreis beim Normal Case bei ca. 9 ct/kWh. 
 

 

Abbildung 7.2: SNG-Gestehungskosten für Prozessketten Basisszenarien und Normal 
Case 
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Es ist deutlich, dass die SNG-Gestehungskosten mit steigender Anlagengröße sinken. 
Sie sind bei der Kopplung mit der BGAA geringer als bei der Kopplung mit BGA mit 
Vor-Ort-Verstromung, da die Volumenströme in den BGAA größer sind und dadurch 
größere Methanisierungsanlagen resultieren.  
Beim Best Case betragen die SNG-Gestehungskosten für die Prozessketten Basisszena-
rien 21,74 bis 47 ct/kWh, siehe Abbildung 7.3. Im Vergleich dazu lag der Erdgaspreis 
beim Best Case bei ca. 1,8 bis 2 ct/kWh. 
 

 

Abbildung 7.3: SNG-Gestehungskosten für Prozessketten Basisszenarien und Best Case 
 
Die SNG-Gestehungskosten für den Worst Case für die Basisszenarien betragen 53,04 
bis 83,53 ct/kWh, siehe Abbildung 7.4. Im Vergleich dazu lag der Erdgaspreis beim 
Worst Case bei ca. 19,45 ct/kWh. 
 

 

Abbildung 7.4: SNG-Gestehungskosten für Prozessketten Basisszenarien und Worst Case 
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Die folgende Abbildung 7.5 zeigt die SNG-Gestehungskosten bei der Kopplung einer 
BGA mit Vor-Ort-Verstromung mit katalytischer oder biologischer Methanisierung in 
Abhängigkeiten von verschiedenen Substraten der BGA. Die Unterschiede bei BGA mit 
unterschiedlichen Substraten sind sehr gering. Dies liegt daran, dass der CO2-Anteil im 
Biogas, auf den die Auslegung beruht, vergleichbar hoch ist. Da beim Biogas aus der 
Braunen Tonne ein zusätzlicher Reinigungsschritt notwendig ist, sind die SNG-
Gestehungskosten etwas höher, allerdings lediglich um 0,6 bis 1,5%.   
 

 

Abbildung 7.5: SNG-Gestehungskosten für BGA mit verschiedenen Substraten, Normal 
Case 
 
Bei den verschiedenen BGAA-Verfahren unterscheiden sich die SNG-Gestehungskosten  
zwischen Anlagen gleicher Leistung und beim Einsatz von Biogas nur gering, siehe 
Abbildung 7.6. Die leichten Abweichungen resultieren aus dem Strombedarf für die 
Kompression des Biogases auf Betriebsdruck (der Methanisierung), da die Biogasströme 
aus der Teilaufbereitung der jeweiligen BGAA mit unterschiedlichen Drücken abgezo-
gen werden. 
 
Auch beim Einsatz des Schwachgases unterscheiden sich die Methanisierungsleistun-
gen (und die SNG-Gestehungskosten) nicht wesentlich zwischen dem Membranverfah-
ren, der Aminwäsche und der Druckwechselabsorption. Da bei den physikalischen Wä-
schen jedoch nur 60% des CO2-Anteils genutzt werden, weil das Gas nach der Flashko-
lonne abgezogen wird, sind die Leistungen der Methanisierung entsprechend geringer. 
In den Fällen zeigt sich wieder, dass bei kleineren Leistungen die SNG-
Gestehungskosten höher sind. 
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Abbildung 7.6: SNG-Gestehungskosten in Anhängigkeit der verschiedenen BGAA-
Verfahren, Normal Case 
 
In der folgenden Abbildung 7.7 sind die SNG-Gestehungskosten für den Normal Case 
beim Einsatz des Festbettreaktors und des Wabenreaktors als katalytische Methanisie-
rungsverfahren gegenübergestellt.   
Die SNG-Gestehungskosten sind beim Wabenreaktor bei allen Szenarien zwischen 2,2 
bis 3,6 ct/kWh niedriger. Im Fall der Kopplung mit einer BGAA mit Membranverfahren 
und Einsatz des Biogases betragen die Unterscheide nur 0,6 bis 0,7 ct/kWh. Dies liegt 
daran, dass im Gegensatz zum Wabenreaktor beim Festbettreaktor aufgrund des be-
reits bestehenden Biogasdruckes kein Kompressor benötigt wird. 
 
Trotz der niedrigeren SNG-Gestehungskosten des Wabenreaktors wurde der Festbett-
reaktor für die Basisszenarien gewählt. Zum einen, weil er einen hohen TRL hat und die 
PtG-Anlage in Werlte mit einem Festbettreaktor bereits seit 2013 in Betrieb ist. Zum 
anderen, weil die für die Berechnungen angenommenen Investitionskosten für den 
Wabenreaktor mit Unsicherheiten behaftet sind. So schwanken die Investitionskosten 
laut Schlautmann et al. (2020) zwischen 720 und 1.430 €/kWSNG-Output, je nachdem wel-
che Optimierungsmaßnahmen umgesetzt wurden. Somit könnten die SNG-
Gestehungskosten beim Wabenreaktor je nach gewählter Annahme auch höher sein 
als bei dem Festbettreaktor.  
Die Ergebnisse zeigen jedoch, dass es noch Kostensenkungspotential auf Seiten der 
katalytischen Methanisierungsverfahren gibt.  
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Abbildung 7.7: SNG-Gestehungskosten für Festbettreaktors und des Wabenreaktors, 
Normal Case 
 
In der folgenden Abbildung 7.8 sind die SNG-Gestehungskosten für alle Prozessketten 
in Anhängigkeit von der thermischen Leistung der Methanisierung zusammengefasst. 
Die blau markierten Punkte stellen die Szenarien mit Normal Case Bedingungen dar. 
Hier wird ebenfalls deutlich, dass die SNG-Gestehungskosten mit steigender Anlagen-
größe sinken. Außerdem zeigt die Abbildung, dass die SNG-Gestehungskosten bei den 
Szenarien mit gleicher Anlagengröße zwischen 8 ct/kWh (bei großen Anlagen) und 13 
ct/kWh (bei kleinen Anlagen) voneinander abweichen.  
 

 

Abbildung 7.8: SNG-Gestehungskosten für alle Prozessketten in Anhängigkeit von der 
thermischen Leistung der Methanisierung 
 
Den Einfluss durch die Wärmenutzung sowie durch eine Investitionskostenreduzie-
rung auf die SNG-Gestehungskosten ist in Abbildung 7.9 zusammengefasst. Es wird 
deutlich, dass Erlöse aus einer moderaten Wärmenutzung die SNG-Gestehungskosten 
nur um 0,8 bis 1,5 ct/kWh reduzieren und der Einfluss bei kleinen Anlagen höher ist. 
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Die Reduktion der Investitionskosten (-20 % für die Elektrolyse und -30 % für die 
Methanisierung) führt zu einer Minderung der SNG-Gestehungskosten von 2 bis 4,6 
ct/kWh, wobei auch hier der Einfluss bei kleinen Anlagen höher ist. Da bei den großen 
Methanisierungsanlagen der Strompreis mit bis zu über 70% der Kosten dominiert, 
sind die Einflüsse von Wärmeverkauf und Investitionskostenreduktion geringer.  
 

 

Abbildung 7.9: SNG-Gestehungskosten bei Wärmenutzung und Investitionskostenredu-
zierung 
 
7.6.2 Wasserstoffgestehungskosten  

In der folgenden Abbildung 7.10 sind die Wasserstoffgestehungskosten (LCOH) für 
alle Prozessketten in Anhängigkeit von derer thermischen Leistung der Methanisie-
rung zusammengefasst. Die Daten stammen aus der simulationsinternen Berechnung 
mit Auswertung der Komponente „Elektrolyse“. Der LCOH beträgt für die Basisszena-
rien mit Normal Case zwischen 8,5 und 9,3 €/kg, für den Best Case zwischen 5 und 
6,2 €/kg und im Worst Case zwischen 13,9 und 15,3 €/kg. Hier ist ebenfalls zu erken-
nen, dass die LCOH mit steigender Anlagengröße sinken. Die Kostenreduktion ist 
allerdings geringer als bei den SNG-Gestehungskosten. 
 

 

Abbildung 7.10: LCOH für alle Prozessketten in Anhängigkeit von der thermischen Leis-
tung der Methanisierung (simulationsinterne Berechnung) 
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Der Anteil der Wasserstoffkosten an den Gesamtkosten ist in Abbildung 7.11 darge-
stellt. Der Wasserstoffanteil an den Gesamtkosten steigt mit der Anlagengröße auf fast 
90%.  
 

 

Abbildung 7.11: Anteil der Wasserstoffkosten an den Gesamtkosten 
 
 
7.6.3 Weitere Ergebnisse aus der Simulation  

Im Folgenden wird auf die Verteilung der Gesamtkosten auf kapital-, betriebs- und 
verbrauchsgebundene Kosten sowie sonstigen Kosten und Stromkosten und auf die 
benötigten Gesamtinvestitionen für die Anlagenverschaltungen eingegangen.  
 
7.6.3.1 Verteilung der Gesamtkosten 

Die Abbildung 7.12 zeigt die Verteilung der Kosten für das Beispiel Katalytische Me-
thanisierung und den Normal Case. Wie zu erwarten, steigen vor allem die kapitalge-
bundenen Kosten und die Stromkosten mit der Anlagengröße. Die Abbildung macht 
jedoch deutlich, dass der Anteil der Stromkosten der Größte ist und mit steigender 
Anlagengröße immer größer wird. So beträgt der Anteil der Stromkosten bei einer BGA 
mit 250 kWel ca. 44% und steigt auf 72% bei einer BGAA mit 1400 mN

3/h Rohbiogas-
durchsatz.  
 
Die Abbildung 7.13 zeigt die Verteilung der Kosten bei einer BGA mit 2000 kWel bei 
Variation von Substrat, Methanisierung und Cases. Hier wird deutlich, dass die Vertei-
lung der einzelnen Kostenpositionen zwischen biologischer Methanisierung und kataly-
tischer Methanisierung kaum Unterschiede aufweist, wobei die kapitalgebundenen 
Kosten bei der biologischen Methanisierung etwas höher sind. Ebenso unterscheiden 
sich die Kosten zwischen den BGA mit verschiedenen Substraten kaum, wobei die kapi-
talgebundenen Kosten bei der BGA mit Brauner Tonne etwas niedriger sind. Dies liegt 
an der etwas geringeren Leistung der Methanisierung bei BGA mit Brauner Tonne im 
Vergleich zu den BGA mit anderen Substraten.  
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Abbildung 7.12: Kostenverteilung für das Beispiel Katalytische Methanisierung, Normal 
Case 
 
 

 

Abbildung 7.13: Verteilung der Kosten bei einer BGA mit 2000 kWel bei Variation von 
Substrat, Methanisierung und Cases. 
 
In der folgenden Abbildung 7.14 ist die Kostenverteilung für verschiedene Prozessket-
ten im Normal Case zusammengefasst. Auch hier wird deutlich, dass der Anteil kapital-
gebundener Kosten bei kleinen Anlagen größer ist. 
 
Die in der Abbildung dargestellten negativen Wärme-Annuitäten entsprechen Erlösen 
bei den entsprechenden Anlagenkonstellationen. 
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Abbildung 7.14: Kostenverteilung verschiedene Prozessketten, Normal Case 
 
 
7.6.3.2 Investitionskosten 

Abbildung 7.15 zeigt die Gesamtinvestitionen bei verschiedenen BGA bzw. BGAA-
Größen (Basisszenarien) für den Normal Case. Die Investitionskosten liegen zwischen 
knapp 4,6 und 23,5 Mio. € für die Gesamtanlage, inklusive Elektrolyse, Methanisie-
rung, Prozesskettenkomponenten und Baumaßnahmen usw. Bei der biologischen Me-
thanisierung sind die Kosten höher als bei der katalytischen Methanisierung. 
 

 

Abbildung 7.15: Gesamtinvestitionen für die Basisszenarien für den Normal Case 
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Abbildung 7.16 zeigt nochmal die Gesamtinvestitionen bei verschiedenen BGA bzw. 
BGAA-Größen (Basisszenarien) für den Normal Case, allerdings aufgeteilt nach Kosten-
arten. Hier wird deutlich, dass die Investitionskosten für die Methanisierung den höchs-
ten Anteil an den Gesamtkosten haben, gefolgt von den Investitionskosten für die 
Elektrolyse. Dies wird noch einmal deutlich aus Abbildung 7.17, welche die Gesamtin-
vestitionen für die Basisszenarien aufgeteilt nach Methanisierung, Elektrolyse und die 
restlichen Komponenten zeigt.  

 

Abbildung 7.16: Gesamtinvestitionen aufgeteilt nach Kostenarten für die Basisszenarien 
für den Normal Case 
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Abbildung 7.17: Gesamtinvestitionen für die Basisszenarien aufgeteilt nach Methanisie-
rung, Elektrolyse und die restlichen Komponenten 
 
 
7.6.4 Ergebnisse zu Volllaststunden für den Methanisierungsbetrieb in Ab-
hängigkeit von Strompreisen, Elektrolyseur- und Speicherauslegung 

Vorberechnungen zur Ermittlung der SNG-Gasgestehungskosten haben gezeigt, dass 
die Volllaststunden, der Strompreis und damit bedingt der Betrieb der Elektrolyse einen 
wesentlichen Einfluss auf die Wasserstoff- und somit auf die SNG-Gestehungskosten 
haben. Deswegen wurde eine zusätzliche Untersuchung zu den Betriebsmodi in Ab-
hängigkeit des Strompreises durchgeführt.  
 
Dazu wurden historische Preise am Strommarkt (Day-Ahead) für die Jahre 2015 bis 
2020 untersucht. Unter Festlegung von Preissignalen (Grenz-Strompreisen), über denen 
die PtG-Anlage nicht betrieben werden soll, wurden die resultierenden Volllaststunden 
ermittelt. 
Hierbei wurde angenommen, dass der Betrieb der PtG-Anlage erfolgen kann, wenn der 
Preis des Stroms am Day-Ahead-Markt für drei aufeinanderfolgende Stunden unter 
dem gewählten Preissignal liegt. Die An- und Abfahrzeiten der Anlage wurden nicht 
weiter berücksichtigt.  
 
Zur Optimierung des Betriebs wurden verschiedene Elektrolyseurleistungen (2-, 3- und 
4-fache Leistung des Elektrolyseurs) und verschiedene Wasserstoffspeichergrößen zur 
Überbrückung von bis zu 50 Tagen Methanisierungsbetrieb in die Betrachtung einbe-
zogen. Es wurde angenommen, dass der erzeugte Wasserstoff lokal zwischengespei-
chert oder an Externe abgegeben wird (z.B. Gasnetzeinspeisung, Trailerabfüllung). 
 
Mit der 2-, 3- und 4-fachen Leistung des Elektrolyseurs sollen die Betriebsstunden der 
Methanisierung ohne Einsatz eines Wasserstoffspeichers gesteigert werden. 
Es wurden die möglichen Kombinationen aus Preissignal (Grenz-Strompreis), Speicher-
größe und Elektrolyseur-Überbauung für die Jahre 2015 bis 2020 (in einer separaten 
Simulation) durchgerechnet und die möglichen Volllaststunden für die Methanisierung 
ermittelt. Die Ergebnisse sind unten dargestellt. 
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In Abbildung 7.18 sind die ermittelten Volllaststunden für alle Preissignale, die sich für 
die Jahre 2015 bis 2020 bei einer Betrachtung ohne Speicher und ohne Überbauung 
ergeben, dargestellt. Bei geringen Preissignalen (bis 15 €/MWh) sind die Volllaststunden 
für sämtliche Jahre ähnlich niedrig, mit steigenden Preissignalen steigen die Volllast-
stunden ebenfalls an, jedoch unterschiedlich stark für die verschiedenen betrachteten 
Jahre. Hier kommt es zu Unterschieden von bis zu über 4.000 Volllaststunden zwischen 
den Jahren 2016 und 2018 bei gleichem Preissignal. 
 

 

Abbildung 7.18: Volllaststunden in Abhängigkeit des Preissignals für 2015 - 2020 
 
Für die detailliertere Betrachtung werden in den nachfolgenden Abbildungen nur die 
Jahre 2016 und 2018 analysiert (mit den minimalen und maximalen Volllaststunden). 
Abbildung 7.19 basiert auf denselben Werten wie Abbildung 7.18 und verdeutlicht die 
Differenz im Preissignal, wenn für den Betrieb der Anlage eine bestimmte Anzahl an 
Volllaststunden erreicht werden soll. Bei 5.000 Volllaststunden liegt das Preissignal im 
Jahr 2016 bei ca. 30 €/MWh, während es im Jahr 2018 bei knapp 48 €/MWh liegt. 
 

 

Abbildung 7.19: Volllaststunden in Abhängigkeit des Preissignals für 2016, 2018 
 
Durch die Überdimensionierung der Elektrolyse und die Zwischenspeicherung des er-
zeugten Wasserstoffs lassen sich die Volllaststunden der Methanisierung noch weiter 
steigern. Dies ist in Abbildung 7.20 dargestellt. Es ist ersichtlich, dass bei kleinen Was-
serstoffspeichergrößen für die Überbrückung von einigen Stunden Betrieb der Metha-
nisierung, die zusätzlichen Volllaststunden durch den Speicher stark ansteigen. Irgend-
wann steigen jedoch die Volllaststunden nicht mehr im gleichen Maß bei steigender 
Speichergröße und eine Vergrößerung des Speichers hat kaum noch Einfluss auf die 
Volllaststunden.  
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Abbildung 7.20: Volllaststunden in Abhängigkeit des Preissignals für 2016, 2018 mit 
verschiedenen Speichergrößen 
 
Die Grenzen der Überdimensionierung des Elektrolyseurs lassen sich aus Abbildung 
7.21 erkennen, in der das Jahr 2016 mit normaler, 2-, 3- und 4-facher Leistung des 
Elektrolyseurs dargestellt ist. Durch einen größeren Elektrolyseur lassen sich in jedem 
Schritt höhere Volllaststunden erreichen, der Zusatznutzen wird jedoch mit jeder weite-
ren Überbauung geringer. 
 

 

Abbildung 7.21: Volllaststunden in Abhängigkeit des Preissignals für 2016 mit verschie-
denen Elektrolyseurleistungen 
 
In Abbildung 7.22 sind die Volllaststunden für einen maximal großen Speicher (für 50 
Stunden Überbrückung des Methanisierungsbetriebs) für 2016 und 2018 für alle vier 
untersuchten Elektrolyseurgrößen dargestellt. Selbst bei vierfacher Elektrolyseurleistung 
erreichen die Volllaststunden des Jahres 2018 nicht die Werte des Jahres 2016 für die 
einfache Elektrolyseurleistung.  
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Abbildung 7.22: Volllaststunden in Abhängigkeit des Preissignals für 2016, 2018 mit 
verschiedenen Elektrolyseurleistungen 
 
Die positiven Einflüsse durch größere Speicher oder höhere Leistungen des Elektroly-
seurs konnten quantifiziert werden. Dadurch können die Volllaststunden der Methani-
sierung erheblich gesteigert werden. Einen weiteren sehr großen Einfluss haben die 
verschiedenen Betrachtungsjahre und deren Marktpreise, die unter gleichen Umstän-
den zu stark unterschiedlichen Volllaststunden führen. Die Volatilität der Marktpreise 
über die untersuchten Jahre wird jedoch durch eine Vielzahl von Faktoren wie das Wet-
ter oder die geopolitische Weltsituation beeinflusst. 
 
 
7.6.5 Berechnung der Abgabepreise 

Beim Vertrieb des SNG kommen zu den SNG-Gestehungskosten zusätzliche Kosten 
hinzu. Diese Gaspreisbestandteile sind in der folgenden Tabelle zusammengefasst. Sie 
basieren auf der bdew Gaspreisanalyse vom September 2022. 
 
 
 

Tabelle 7.5: Gaspreisbestandteile 

Gaspreisbestandteile 2021 2022 

Vertriebskosten: 0,4 ct/kWh 0,4 ct/kWh 

Netzentgelt inkl. Messung, 
Messstellenbetrieb 

1,64 ct/kWh 1,66 ct/kWh 

Konzessionsabgabe: 0,03 ct/kWh 0,03 ct/kWh 

Erdgassteuer: 0,55 ct/kWh 0,55 ct/kWh 

CO2-Preis 0,455 ct/kWh 0,546 ct/kWh 

Labelinggebühren 0,05 ct/kWh* 

Mehrwertsteuer 19% 
* Aussage von Labelanbieter 
 
Aus den ermittelten SNG-Gestehungskosten in Kapitel 7.6.1 und den Gaspreisbestand-
teilen resultieren Abgabepreise im Best Case von 29,60 bzw. 33,77 ct/kWh und im 
Normal Case von 44,17 bzw. 49,21 ct/kWh. In Kapitel 9.3 sind die Abgabepreise bei 
Vermarktung des SNG als Mischprodukt mit Erdgas (10 oder 50 %) aufgeführt. 
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7.6.6 Zusammenfassung und Bewertung der SNG-Gestehungskosten 
sowie Diskussion zu Kosteneinsparpotenzialen 

7.6.6.1 Zusammenfassung zu den der SNG-Gestehungskosten 

Die niedrigsten SNG-Gestehungskosten für den Normal Case (ohne Optimierungen) 
betragen 33,99 ct/kWh bei Kopplung mit einer BGAA mit Membranverfahren und den 
Rohbiogasdurchsatz von 1400 mN

3/h und 38,23 ct/kWh bei Kopplung mit einer BGA 
mit Vor-Ort-Verstromung mit einer Leistung von 2000 kWel. Für den Best Case sind es 
bei der BGAA mit einem Rohbiogasdurchsatz von 1400 mN

3/h 21,74 ct/kWh und bei 
einer BGA mit 2000 kWel 25,25 ct/kWh.  
 
Die Ergebnisse zeigen eine deutliche Reduktion der SNG-Gestehungskosten bei Stei-
gerung der Anlagenleistung, sodass möglichst große BGA bzw. BGAA für die Kopp-
lung mit Methanisierungsanlagen wirtschaftlich geeignet sind, unabhängig von Sub-
strateinsatz oder dem Aufbereitungsverfahren. Die SNG-Gestehungskosten für eine 
Anlagengröße unterscheiden sich zwischen Substraten oder BGAA-Verfahren nur 
geringfügig.  
Da der bestehende BGA- und BGAA-Bestand jedoch aus vielen kleineren Anlagen be-
steht, sollten in jedem Einzelfall Möglichkeiten zur Konzeptoptimierung geprüft und 
eine standortspezifische Planung für die Kopplung der bestehenden BGA oder BGAA 
mit einer Methanisierung erfolgen. Das mögliche Einsparpotenzial kann im Rahmen 
dieses Projektes nicht für jeden Fall abgebildet werden. Die Simulation bietet jedoch die 
Möglichkeit, solche standortspezifisch verschiedenen Varianten zu bewerten. 
 
Es wurde deutlich, dass die Stromkosten bzw. die Wasserstoffkosten bei den SNG-
Gestehungskosten einen hohen Einfluss haben. Der Anteil der Stromkosten beträgt bis 
zu über 60%. Insgesamt beträgt der Anteil der Wasserstoffkosten (Strom für Elektroly-
se, CAPEX und OPEX der Elektrolyse) bis zu über 80% der SNG-Gestehungskosten.  
 
Durch Steigerung der Volllaststunden sinken die SNG-Gestehungskosten bzw. steigern 
die SNG-Gestehungskosten deutlich bei Reduktion der Volllaststunden. Die Kostendif-
ferenz ist am größten bei einer Reduktion der Volllaststunden von 4.000 (wie in den 
Basisszenarien) auf 3.000 oder auf 2.000 Stunden und beträgt mehrere ct/kWh. 
7.6.6.2 Bewertung der SNG-Gestehungskosten und Kosteneinsparpozentiale 

Wie bei allen regenerativen Erdgassubstituten könnte auf unregulierten Märkten – 
ohne die monetäre Mehrwertbildung des THG-Reduktionspotenzials – keine Wettbe-
werbsfähigkeit für das SNG generiert werden. Die Choice-Experimente haben allerdings 
gezeigt, dass bei Mischprodukten mit kleinen Anteilen SNG (10%) ausreichende Zah-
lungsbereitschaften erreicht werden können, siehe auch Kapitel 8.2.   
 
Die folgende Abbildung 7.23 zeigt den Verlauf des Erdgaspreises seit 2012 auf Basis 
der bdew Gaspreisanalyse für Haushalte aus Januar 2022 und September 2022. Es wird 
deutlich, wie die Preise seit 2021 angestiegen sind. Da im gleichen Zeitraum ebenfalls 
die Strompreise gestiegen sind, sind die SNG-Gestehungskosten gleichfalls gestiegen 
und immer noch höher als der Erdgaspreis, allerdings hat sich die Differenz zu Gunsten 
des SNG verbessert. 
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Abbildung 7.23: Verlauf des Erdgaspreises seit 2012 (bdew 2021 und 2022) 
 
Im Rahmen des Projektes wurden über technische Optimierung, geeignete Betriebs-
konzepte und weitere Faktoren (z.B. CO2-Bepreisung bzw. Treibhausminderungspoten-
ziale) Möglichkeiten zur Kostensenkung sowie Produktmehrwerte aufgezeigt. 
 Kosteneinsparungen können durch Skalierung, Weiterentwicklung und günstige 

Verfahrenskombination erreicht werden. 
 Es gibt positive Effekte auf die SNG-Gestehungskosten bei der steigenden CO2-

Bepreisung und der Möglichkeit der Anrechnung der Treibhausgasminderungspo-
tenziale. 

 Durch Erlöse für Sauerstoff bei der Elektrolyse oder Wärme bei der Methanisierung 
können die SNG-Gestehungskosten ebenfalls gesenkt werden. 

 Durch die Stromkostenoptimierung bzw. ein angepasstes Betriebsmodell für die 
Elektrolyseure besteht ein weiteres Einsparpotenzial. Möglich sind:  
o Netzdienlicher Betrieb des Elektrolyseurs 
o Betrieb bei negativen Preisen, wodurch allerdings nur geringe Volllaststunden 

erreicht werden 
o Entkopplung der Methanisierung von der Elektrolyse durch Kombination mit 

einem H2-Speicher 
 Unterstützung der erneuerbaren Gase durch Bonus für Versorgungssicherheit und 

Speicherfunktion. 
 
Im Kapitel 9 werden Marktbedarfe und Marktvolumina für regenerative Gase für die 
Vermarktungswege/Sektoren Verstromung, Kraftstoffsektor, Wärmesektor und stoffli-
che Nutzung beschrieben, sowie potenzielle Geschäftsmodelle vorgestellt. Zum Ab-
schluss erfolgte die Gesamtbewertung mit Priorisierung der Teilmärkte.  
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8   
Kundenpräferenzen, Zahlungsbereitschaften und Ent-
scheidungsmechanismen (erzielbare Erlöse) 

Die Ausführungen in diesem Kapitel orientieren sich an den insgesamt drei verschiede-
nen Empirien, die im Arbeitspaket durchgeführt wurden: 
 Qualitative Interviews mit KonsumentInnen in den Verwertungspfaden Wärmeer-

zeugung und Kraftstoff (Kapitel 8.1) 
 Discrete-Choice-Experimente mit KonsumentInnen in den Verwertungspfaden 

Wärmeerzeugung und Kraftstoff (Kapitel 8.2) 
 Qualitative ExpertInnen-Interviews mit Entscheidungs-Verantwortlichen in Unter-

nehmen in den Verwertungspfaden stoffliche Nutzung und Wärmeerzeugung 
(Kapitel 8.3) 

8.1 Qualitative Interviews mit KonsumentInnen in den Ver-
wertungspfaden Wärmeerzeugung und Kraftstoff  

8.1.1 Methodische Vorgehensweise 

Es wurde ein qualitatives Vorgehen gewählt. Hierfür können zwei Hauptgründe ange-
führt werden: Erstens bietet es "... a means of providing an in-depth, discursive forum 
for exploratory research and has been used successfully to discover more about the 
nature of expert and lay opinion of a number of emerging technologies.” (Jones et al. 
2017). Qualitative Ansätze wurden u.a. bereits zur Untersuchung von KonsumentIn-
nen-Wahrnehmung von Biomethan in Frankreich (Herbes et al. 2018), von Technolo-
gien zur CO2-Nutzung im Vereinigten Königreich und in Deutschland (Jones et al. 
2017) oder von Wasserstofftechnologien (Ricci et al. 2008) verwendet. Der zweite 
Grund liegt in den Wissenslücken, die bei früheren Untersuchungen zu Biomethan 
festgestellt wurden. In Verbindung mit der relativ neuen SNG-Technologie musste da-
von ausgegangen werden, dass VerbraucherInnen nur begrenzte Kenntnisse über er-
neuerbare Gastechnologien haben. Um Pseudo-Meinungen zu vermeiden, wurden 
während des Interviews Interaktionen und Klarstellungen genutzt – dies ermöglicht ein 
offenes Vorgehen, zu denen qualitative Interviews zählen.  

8.1.1.1 Datenerhebung 

Zur Rekrutierung potenzieller Interview-Teilnehmender wurde die Untersuchung be-
worben als eine Studie, in der es um "...die Einstellung (potenzieller) KundInnen zu 
Biomethan und synthetischem Methan, das zum Heizen und als Kraftstoff für Fahrzeu-
ge verwendet werden kann" ging. Vorkenntnisse waren explizit nicht gefragt und es 
wurden auch keine Anreize/Vergütungen angeboten. Die Teilnahme am Interview war 
somit freiwillig. Die Einladung wurde in einschlägigen Online-Foren veröffentlicht, an 
persönliche Kontakte verschickt und über den Projektträger veröffentlicht.  
Bei der Konzeption der Leitfäden sowie im Rahmen der anschließenden Pretests wurde 
deutlich, dass eine strikte inhaltliche Trennung der beiden Themengebiete bzw. An-
wendungsfelder Wärme und Kraftstoffe nicht bei allen Interviews sinnvoll ist: Häufig 
ergeben sich Synergien, wenn der/die InterviewpartnerIn für beide Anwendungsfelder 
Aussagen machen kann. Um dem gerecht zu werden, wurden die Interview-Leitfäden 
modular konzipiert, um bei Bedarf Daten für beide Anwendungsfelder erheben zu 
können. 
 
Für die Interviews wurde ein halbstrukturierter Ansatz verwendet. Der Leitfaden wurde 
auf der Grundlage der einschlägigen Literatur (z. B. Herbes et al. 2021; Herbes et al. 
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2016; Herbes et al. 2018; Herbes und Friege 2017) entwickelt und umfasste u.a. die 
folgenden Themen: 
 Einführung in das Projekt 
 Informationen zum Datenschutz und Einverständniserklärung 
 Interesse an eigener Energieversorgung und Vorkenntnisse über Biogas- und 

SNG(PtG)-Technologien 
 Entscheidungsprozess für ein Heizsystem und Heizungstarif bzw. für einen PKW 
 Bewertung von Biomethan und SNG  
 Demografische Informationen 

Jeder Abschnitt wurde durch Leitfragen strukturiert, an die sich bei Bedarf Detailfragen 
anschlossen. Wenn es notwendig war, Biomethan oder SNG zu erklären, wurden stan-
dardisierte Texte verwendet, damit alle Befragten auf die gleiche Weise informiert wur-
den. Insgesamt wurden zwischen April und Juli 2020 35 Interviews durch drei geschul-
te InterviewerInnen geführt: 
 Anzahl Interviews Anwendungsfeld Wärme: 22  
 Anzahl Interviews Anwendungsfeld Kraftstoff: 23  
 Durchschnittliche Dauer (alle Interviews): 63 Minuten 
 Durchschnittliche Dauer (Interviews mit nur einem Anwendungsfeld): 52 Minuten 
 Durchschnittliche Dauer (Interviews mit beiden Anwendungsfelder): 75 Minuten 
 Anzahl Seiten Interview-Transkripte: 1057 

Aufgrund der Covid-Pandemie wurden die Interviews per MS Teams durchgeführt, um 
Blick-Kontakt zwischen Interviewern und Befragten zu ermöglichen. In Fällen bei denen 
MS Teams nicht verfügbar war oder nicht funktionierte, wurden telefonische Interviews 
geführt. Das aufgezeichnete Interview-Material wurde durch einen professionellen 
Transkriptionsdienstleister (anonymisiert) verschriftlicht. 
 

8.1.1.2 Datenanalyse 

Zur Analyse der Transkripte wurde ein sog. Kategoriesystem entwickelt: Eine Art Such-
raster, das über das Textmaterial gelegt wird, um für die Beantwortung der For-
schungsfragen relevante Textsegmente zu identifizieren und zu extrahieren. Hierfür 
wurde ein induktiver Ansatz, basierend auf der Grounded Theory nach Corbin und 
Strauss (2015), mit einem deduktiven Ansatz in Anlehnung an Kuckartz (2018) kombi-
niert: So konnten sowohl die Vorüberlegungen, die insbesondere bei der Formulierung 
des Leitfadens relevant waren, als auch neue Erkenntnisse, die sich aus den Interviews 
ergeben haben, berücksichtigt werden.  
Das finale Kategoriensystem wurde von drei Codierern zur Codierung aller Transkripte 
verwendet. Für die Entwicklung und Anwendung des Kategoriensystems wurde das 
Programm MaxQDA (Kuckartz 2019) verwendet. Die abschließende qualitative Inhalts-
analyse orientierte sich am inhaltlich-strukturierenden Ansatz nach Mayring (2015).  
 

8.1.2 Ergebnisse 

Zur Einordnung der Ergebnisse zu Biomethan und SNG im Wärmebereich und als Kraft-
stoff soll zunächst der Kontext beleuchtet werden: Die Interviews haben verdeutlicht 
(und dahingehend auch bestehende Erkenntnisse aus der Literatur bestätigt), dass die 
Entscheidung für eine Heiztechnologie im eigenen zu Hause bzw. die Entscheidung für 
ein bestimmtes Kfz als sog. High-Involvement-Entscheidungen bezeichnet werden kön-
nen. Produkt-Involvement lässt sich zusammenfassen als das allgemeine Interesse an 
einem Produkt, die Relevanz, die jemand der richtigen Entscheidung beimisst, oder 
einfach die Zeit, die für eine Entscheidung aufgewendet wird (Tzeng und Shiu 2020). 
High-Involvement bedeutet in diesem Falle, dass Personen der Entscheidung für eine 
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Heiztechnologie bzw. ein Kfz viel Bedeutung beimessen und entsprechend viel Zeit 
dafür aufwenden. Im Gegensatz hierzu haben die Interviews ergeben, dass die Wahl 
eines Heiztarifes bzw. die Wahl des angebotenen Kraftstoffes eine Low-Involvement-
Entscheidung ist, die durch Kostenerwägungen, Gleichgültigkeit und Unwissenheit 
getrieben wird. Für einige der Befragten spielt der Energieversorger/Anbieter in ihrem 
Kalkül eine größere Rolle als das angebotene Produkt. 
Vor diesem Hintergrund ist eine zentrale Erkenntnis aus den durchgeführten Interviews 
wenig verwunderlich: Es konnte eine weitreichende Unkenntnis bei den Themen Bio-
gas(anlagen), Biomethan und insbesondere PtG seitens der KonsumentInnen festge-
stellt werden. Die zu Grunde liegenden Technologien und Endprodukte sind bei den 
wenigsten InterviewpartnerInnen bekannt. Im direkten Vergleich von SNG bzw. PtG 
und Biomethan zeigt sich, dass diese Lücke für letztere deutlich weniger stark ausge-
prägt ist.  
Trotz der identifizierten Wissenslücken fällt die Einstellung ggü. Biomethan überra-
schend positiv aus. Dies lässt sich insbesondere durch die bessere Klimaverträglichkeit 
im Vergleich zu Erdgas erklären. Teilweise signalisieren die InterviewpartnerInnen sogar 
die Bereitschaft, einen Aufpreis für diese Eigenschaft zu bezahlen. Vor dem Hinter-
grund, dass in der Literatur in der Vergangenheit meist eine negative Einstellung der 
Bevölkerung gegenüber Biogas konstatiert wird, war dieses Ergebnis Ausgangspunkt 
für weitere Untersuchungen im Projekt. Möglicherweise ist der Diskurs zu Teller vs. 
Tank und Vermaisung der Landschaft in den letzten Jahren / Monaten stärker abgeflaut 
als erwartet.  
Im Hinblick auf Präferenzen für weitere Produktoptionen und -attribute zeigt sich ein 
differenziertes Bild: Das Spektrum reicht von einer weitreichenden Gleichgültigkeit bis 
hin zu klar artikulierten Präferenzen bspw. hinsichtlich einer lokalen/regionalen Versor-
gung oder der abfallstämmigen Herkunft von Ausgangsmaterialien bei der Biogasge-
winnung. Ein immer wieder aufkommendes Thema in den Interviews ist der mangelnde 
Artenschutz, insbesondere von Insekten wie bspw. Bienen im Zusammenhang mit 
Energiepflanzen. Besonders negativ werden Mais-Monokulturen attribuiert. Die Mög-
lichkeit, überschüssigen Strom durch PtG-Anlagen zu speichern, wird generell positiv 
bewertet. Dennoch gab es kritische Stimmen, die bspw. Effizienzverluste thematisiert 
haben.  
Obwohl Biomethan oft positiv gesehen wird, hat der Faktor Verfügbarkeit vor allem im 
Kraftstoffbereich einen entscheidenden Einfluss auf die Nutzungsabsicht. Die Verfüg-
barkeit von Biomethan und auch von Erdgas an Tankstellen ist aus Sicht der Interview-
PartnerInnen nicht flächendeckend gewährleistet, weswegen die Nutzungsabsicht wei-
testgehend negativ ausfällt.  
Bei der Bewertung neuer Geschäftsmodelle im Bereich Wärme zeichnet sich ebenfalls 
ein differenziertes Bild ab: Auf Biomethan basierende Fern- bzw. Nahwärme oder Be-
treibermodelle werden weitestgehend positiv bewertet, u.a. aufgrund der geringeren 
Investitionskosten oder des geringeren Wartungsaufwandes. Allerdings gibt es auch 
hier Gegenargumente wie bspw. das der fehlenden Autonomie bzw. der stärkeren 
Abhängigkeit gegenüber einem Anbieter und dessen Preisgestaltung. 
Insgesamt zeichnet sich für die beiden Anwendungsfelder Kraftstoff und Wärme be-
reits eine starke Preissensitivität seitens der potenziellen KonsumentInnen ab: Der Preis 
wird von den meisten InterviewpartnerInnen als zentrales Attribut angesehen. Geäu-
ßerte potenzielle Mehrzahlungsbereitschaften reichen von „ein wenig mehr“ bis hin zu 
„eine Verdopplung des Preises wäre schwierig für mich“.  
 

8.1.3 Zwischenfazit 

Die Ergebnisse der ersten Interviews haben verdeutlicht, dass regenerative Gase bei 
End-KonsumentInnen aktuell noch weitestgehend unbekannt sind. Dies ist bei SNG 
deutlich stärker ausgeprägt als bei Biomethan. Die in der Vergangenheit eher negative 
Wahrnehmung von Biogas, insbesondere die mit der sog. Teller-Tank-Diskussion ver-
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bundene Energiepflanzen-Kritik, scheint sich gewendet bzw. abgeschwächt zu haben. 
Allerdings sind die Interviewergebnisse als erste qualitative Indikation zu verstehen, die 
es durch eine größere Stichprobe zu validieren gilt. SNG „leidet“ aktuell noch unter 
seiner Unbekanntheit, nach Erläuterung fällt die Evaluation aber tendenziell positiv aus. 
Auch diese ersten Erkenntnisse gilt es, durch größere Stichproben weiter zu vertiefen. 
Inwieweit sich hieraus Präferenzen für bestimmte Attribute ableiten lassen, wird in 
Kapitel 8.2 analysiert. 
 

8.2 Discrete-Choice-Experimente mit KonsumentInnen in 
den Verwertungspfaden Wärmeerzeugung und Kraftstoff 

8.2.1 Methodische Vorgehensweise 

Der Ansatz zur Ermittlung von Präferenzen für erneuerbare Gase im Wärme- und Kraft-
stoffmarkt basiert auf einem Discrete-Choice-Experiment (DCE), das mittels einer Onli-
ne-Umfrage durchgeführt wurde.   
 

8.2.1.1 Discrete-Choice-Experimente 

DCEs haben sich zu einem zentralen Instrument zur Messung von VerbrauchInnen-
Präferenzen sowohl in der Forschung als auch in der Praxis entwickelt. Über ihren Ein-
satz in der klassischen Marktforschung hinaus finden sie in einer Vielzahl von Bereichen 
Anwendung: bspw. in der Präferenz-Analyse für nicht-kommerzielle Güter und Dienst-
leistungen (Rakotonarivo et al. 2016) wie Aufforstungs-Maßnahmen (Rakotonarivo et 
al. 2017) bis hin zur Abfrage von Reaktionen auf verschiedene politische Maßnahmen 
wie bspw. Klimaschutzmaßnahmen (Ščasný et al. 2017).  
Vor diesem Hintergrund ist es wenig verwunderlich, dass auch im Bereich erneuerbarer 
Energien viel mit DCEs gearbeitet wird. In der Vergangenheit fokussierte sich der Ein-
satz auf Studien erneuerbarer Stromtarife (Danne et al. 2021, Borriello et al. 2021, 
Kalkbrenner et al. 2017). Studien zu erneuerbaren Gasen, insbesondere im Hinblick auf 
KonsumentInnen-Präferenzen, sind hingegen rar. Es finden sich lediglich einige Studien 
zur Vermarktung von Gärresten aus Biogasanlagen, die auf DCEs aufbauen (Herbes et 
al 2020, Dahlin et al. 2016).  
Bei DCEs handelt es sich um sog. dekompositionelle Verfahren: Produkte und Dienst-
leistungen werden in verschiedene Attribute und deren Ausprägungen/Levels aufge-
teilt. Befragte werden in Szenarien vor eine hypothetische Entscheidung zwischen zwei 
oder mehr Alternativen eines Produkts gestellt, in denen die verschiedenen Ausprägun-
gen variierend kombiniert werden. Hier ist die Annahme, dass die verschiedenen Aus-
prägungen von KonsumentInnen gegeneinander abgewogen und so die Messung des 
marginalen Nutzens der einzelnen Produkteigenschaften möglich wird.  
 

8.2.1.2 Untersuchungs-Design 

Basierend auf den Interview-Erkenntnissen aus Kapitel 8.1 ergänzt um eine umfangrei-
che Literaturrecherche zu Zahlungsbereitschaften und DCEs im Bereich erneuerbarer 
Energien wurden für die Durchführung der Experimente relevante Produkt-Attribute 
und deren Ausprägungen identifiziert: 
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Tabelle 8.1: Produkt-Attribute und deren Ausprägungen/Levels 

Attribute Ausprägungen 

(1
) 

G
as

 M
ix

 

(1.1) Biomethan-Anteil  0%-Anteil 
 5%-Anteil  
 10%-Anteil 
 50%-Anteil 
 100%-Anteil 

(1.2) SNG-Anteil  0%-Anteil 
 5%-Anteil  
 10%-Anteil 
 50%-Anteil 
 100%-Anteil 

(1.3) Erdgas-Anteil  0%-Anteil 
 50%-Anteil 
 90%-Anteil 
 95%-Anteil 
 100%-Anteil (Referenz-Produkt) 

(2) Labels  Kein Label 
 TÜV-Label 
 GSL-Label 
 Fake-Label 
 TÜV + GSL  
 TÜV + Fake 
 GSL + Fake 
 TÜV + GSL + Fake  

(3) Regionalität/Proximität  Produktions-Anlagen stehen in der Region 
 Produktions-Anlagen stehen nicht in der Region 

(4) Anbietertyp: 
 im Kraftstoff-DCE nicht  
verwendet 

 Stadtwerk 
 Genossenschaft 
 Konzern (wie bspw. RWE oder EnBW) 

(5) Biomethan-Stämmigkeit  Abfall-Stämmigkeit 
 Energiepflanzen-Stämmigkeit 
 Mix aus Abfall und Energiepflanzen 

(6) Jahrespreis  Verschiedene Produktspezifische Preissteigerun-
gen (von 0 bis 904%) 

 
Das erste Attribut, der Gas-Mix, hätte eine fast beliebige Anzahl an unterschiedlichen 
Produktkombinationen bzw. Anteile erneuerbarer Gase erlaubt. Basierend auf der Ana-
lyse des Biomethanmarktes von Herbes et al. (2021) wurden in den Choice-
Experimenten marktübliche Anteile von Biomethan genutzt und diese für eine bessere 
Vergleichbarkeit auch auf SNG-Produkte übertragen. Die Gaszusammensetzungen der 
untersuchten Produkte waren wie folgt: 
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Tabelle 8.2: Zusammensetzungen der getesteten Produkte im Choice-Experiment (Anteil 
erneuerbare Gase) 

Produkt Biomethan-Anteil SNG-Anteil Erdgas-Anteil 

Referenz-Produkt 0% 0% 100% 

BM: 5% 5% 0% 95% 

BM: 10% 10% 0% 90% 

BM: 50% 50% 0% 50% 

BM: 100% 100% 0% 0% 

SNG: 5% 0% 5% 95% 

SNG: 10% 0% 10% 90% 

SNG: 50% 0% 50% 50% 

SNG: 100% 0% 100% 0% 

BM: 50%, SNG: 50% 50% 50% 0% 
 
Im Kraftstoff-DCE wurden aufgrund der aktuellen Markverfügbarkeit keine Biomethan-
Produkte unter 100% berücksichtigt. Tankstellen bieten entweder reguläres CNG oder 
reines Bio-CNG an, Produkte mit Biomethan-Anteilen unter 100% werden nicht ange-
boten.  
Die Relevanz des zweiten Attributs, (Öko)Labels, wird in der Literatur zum Energiesek-
tor dargelegt und wurde auch in den Interviews deutlich. Rommel et al. (2016) haben 
in ihrer Analyse von KonsumentInnen-Präferenzen für (Grün-)Strom-Produkte eine weit 
verbreitete Unkenntnis solcher Labels festgestellt. Dies haben wir zum Anlass genom-
men, ein Fake-Label neben zwei weiteren, etablierten Labels (TÜV und Grünes Gas 
Label) im DCE aufzunehmen:  
 

 

Abbildung 8.1: Im DCE getestete Labels (Grünes Gas, TÜV und Fake Label) 
 
Das Fake-Label wurde durch die Hochschulkommunikation der HfWU in enger Rück-
sprache mit dem Projektteam entwickelt.  
Auch für das dritte und vierte Attribut (Regionalität und Anbieter-Typ) finden sich erste 
Präferenz-Indikationen in der einschlägigen Literatur, die auch durch die Interviews 
bestätigt wurden. Daher wurden im DCE die Produktion vor Ort sowie drei verschiede-
ne Anbieter berücksichtigt: Genossenschaften, Stadtwerke und große Energiekonzerne. 
Aufgrund der Verfügbarkeit von CNG an Tankstellen wurde letzteres im Kraftstoff-DCE 
nicht berücksichtigt.  
Für das fünfte Attribut, die Biomethan-Stämmigkeit, finden sich erneut diverse Studien, 
die dessen Relevanz verdeutlichen und eine klare KonsumentInnen-Präferenz für Bio-
methan aus Abfall nahelegen (bspw. Herbes et al. 2020, forsa 2012, Herbes et al. 
2018, Dobers 2019). Daher wurden im DCE die Stämmigkeit aus Abfall, aus Energie-
pflanzen und aus einer Mischung aus beidem berücksichtigt. Für SNG-Produkte wurde 
dieses Attribut nicht angezeigt. 
Das zentrale Attribut in DCEs, das Preis-Attribut, wurde im Falle des Wärme-DCEs als 
individueller Jahrespreis für alle Teilnehmenden umgesetzt. Dieser Ansatz umfasste 
Fragen zu den einzelnen Wohnungsparametern (d.h. Gebäudetyp, Baujahr, Sanie-
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rungsstatus und Wohnfläche), die zur Berechnung eines individuellen Jahrespreises für 
das Referenzprodukt 100% Erdgas verwendet wurden. Anschließend wurde der Preis 
für Biomethan- und SNG-Anteile im Produkt manipuliert: Basierend auf den verschie-
denen Preiskomponenten (sh. Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020 sowie 
bdew 2021) wurden Preissteigerungen für Biomethan aus Herbes et al. (2021) und für 
SNG aus den ersten Modellierungs-Ergebnissen der Projektpartner (sh. Kapitel 7) ge-
nutzt und manipuliert. So ergaben sich sechs verschiedene, ansteigende Preis-Stufen 
für jedes Produkt, wobei die erste Stufe (keine Erhöhung) für alle Produkte identisch 
war. Für die Kalkulation des Kraftstoffpreises wurde der Preis des Referenzproduktes 
CNG (= 100% Erdgas) in den Äquivalenzpreis für Super-Kraftstoff bei Durchführung 
des Experimentes überführt (1,099 € je kg CNG bzw. 0,733 € Äquivalenzpreis für einen 
Liter E5-Benzin). Für Bio-CNG konnte für die Preissteigerungen mit Markt-Daten von 
gibgas.de gearbeitet werden, für SNG wurde wiederum mit den ersten Modellierungs-
Ergebnissen der Projektpartner gearbeitet. Im Gegensatz zum Wärme-Preis konnten 
keine validen Daten zur genauen Preis-Zusammensetzung des CNG-Preises identifiziert 
werden. Dies betrifft insbesondere den Produkteinstandspreis und einen verbleibenden 
Restbetrag.  
In beiden Fällen wurde eine prozentuale Preissteigerung genutzt, die einzelnen Preis-
steigerungen waren wie folgt:  

Tabelle 8.3: Preissteigerungen im Wärme-DCE 

Preisstufe 
BM: 
5% 

BM: 
10% 

BM: 
50% 

BM: 
100% 

SNG: 
5% 

SNG: 
10% 

SNG: 
50% 

SNG: 
100% 

BM: 50% 
SNG: 50% 

1 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 

2 5% 5% 25% 50% 10% 10% 50% 100% 50% 

3 10% 13% 54% 104% 15% 20% 150% 300% 100% 

4 15% 30% 100% 150% 20% 40% 200% 400% 156% 

5 20% 40% 150% 200% 26% 52% 259% 517% 200% 

6 25% 50% 200% 250% 45% 90% 452% 905% 253% 
 

Tabelle 8.4: Preissteigerungen im Kraftstoff-DCE 

Preisstufe 
BM: 

100% 
SNG: 
5% 

SNG: 
10% 

SNG: 
50% 

SNG: 
100% 

BM: 50% 
SNG: 50% 

1 0% 0% 0% 0% 0% 0% 

2 25% 5% 5% 25% 50% 25% 

3 50% 10% 10% 50% 100% 50% 

4 100% 17% 20% 150% 300% 100% 

5 150% 20% 34% 172% 343% 194% 

6 200% 26% 52% 259% 517% 253% 
 
In den sog. Choice-Tasks wurden den Teilnehmenden keine prozentualen Preissteige-
rungen sondern absolute Zahlen angezeigt, die sich auf den berechneten individuellen 
Jahres-Wärmepreis bzw. die Äquivalenzkosten für einen Liter Super-Benzin beziehen. 
Der Vorteil dieses Vorgehens ist, dass den Befragten eine absolute Zahl präsentiert 
werden kann, die (im Gegensatz zu bspw. einer Prozentzahl) näher an der alltäglichen 
Lebensrealität ist. Die nachfolgenden Abbildungen zeigen ein exemplarisches Choice-
Task aus beiden DCEs. Insgesamt wurden die Befragten gebeten, 11 Choice-Tasks bzw. 
Entscheidungen zwischen Produkt-Optionen zu treffen. In diesen wurden jeweils vier 
Produktalternativen sowie das Referenzprodukt als Opt-Out-Option angezeigt.  
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Abbildung 8.2: Choice-Task-Beispiel aus dem Wärme-DCE 
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Abbildung 8.3: Choice-Task-Beispiel aus dem Kraftstoff-DCE 

 
8.2.1.3 Daten-Erhebung 

Nach zehn iterativen Think-Aloud-Pretests mit potenziellen Teilnehmenden wurde die 
Länge des Fragebogens gekürzt, um eine durchschnittliche Interviewdauer von etwa 17 
Minuten zu erreichen. Die Datenerhebung wurde in Zusammenarbeit mit Kantar Profile 
Network durchgeführt, das den Zugang zu 3.700.000 Panelisten weltweit ermöglicht. 
Um an der Umfrage zum Wärmetarif teilzunehmen, mussten die Panelisten mindestens 
18 Jahre alt sein, zu Hause mit Erdgas heizen und in ihrem Haushalt die Entschei-
dungsbefugnis über den Gasanbieter und den entsprechenden Tarif haben. Für die 
Kraftstoffumfrage war die Teilnahmebedingung ebenfalls ein Mindestalter von 18 Jah-
ren. Des Weiteren war der Besitz eines PKW sowie eine vorangegangene Auseinander-
setzung mit gasgetriebenen Fahrzeugen Teilnahmebedingung.  
Der Soft Launch der Umfrage fand Ende Mai 2021 statt. Nach Kontrolle der ersten ca. 
50 Rückläufer je Fragebogen auf Befragungsdauer, Datenqualität und Vollständigkeit 
gingen wir zur Haupterhebung über, die wir am 10. Juni 2021 mit 512 Rückläufern im 
Wärme-Split bzw. 573 Rückläufern im Kraftstoff-Split beendeten.  
 
Wie bereits in vorangegangenen Studien (Horschig et al. 2018 und Herbes et al. 2018) 
zeigten auch unsere Interviews Wissenslücken bei den Verbrauchern in Bezug auf Bio-
methan und dessen Produktion. Angesichts der relativen Neuheit von SNG mussten 
davon ausgegangen werden, dass die Wissenslücken in Bezug auf dessen Herstellung 
noch größer sind. Um diesem Aspekt Rechnung zu tragen wurden (erneut in enger 
Zusammenarbeit zwischen Kommunikationsabteilung und Projektteam) zwei Erklärvi-
deos produziert, die im Rahmen der Umfrage obligatorisch anzuschauen waren. Die 
Videos sind hier zu finden: 



Fraunhofer IEE  (BGA-PtG)2  Partner PFI und HfWU  120 | 177

 

 

Kundenpräferenzen, 

Zahlungsbereitschaften und 

Entscheidungsmechanismen 

(erzielbare Erlöse) 

 
 
 

 Erdgas, Biomethan und Power-to-Gas im Wärmemarkt: 
https://youtu.be/dOd77MaW4xI  

 Erdgas, Biomethan und Power-to-Gas im Kraftstoffmarkt: 
https://youtu.be/JCA4_juQmn0  

 
 
8.2.1.4 Schätz-Methoden 

Basierend auf den elf wiederholten Entscheidungen der Teilnehmenden zwischen ver-
schiedenen Produkt-Alternativen können auf individuellem Niveau Teilnutzenwerte für 
die verschiedenen Attribut-Level geschätzt werden. Hierfür werden die Daten mittels 
eines so genannten Multi-Methoden-Ansatzes analysiert, einer Reihe von Techniken zur 
Untersuchung der Heterogenität in den Daten und zur Ermittlung der besten Schät-
zungen zur Erklärung der Präferenzen der Befragten. Zunächst wurde ein aggregiertes 
Logit-Modell verwendet, um die durchschnittlichen Präferenzen innerhalb der Stichpro-
ben zu beschreiben. Im nächsten Schritt wurde ein latentes Klassenmodell geschätzt, 
um aussagekräftige homogene präferenzbasierte Segmente zu finden. Unter der An-
nahme einer größeren Heterogenität, als sie durch die latenten Klassen erfasst wird, 
wurde ein multinomialer Logit (MNL) nach Hierarchical Bayes (HB) geschätzt, um die 
Heterogenität auf individueller Ebene zu erfassen. Somit handelt es sich bei den Teil-
nutzenwerten auf individueller Ebene strenggenommen um pseudo-individuelle Werte, 
da sie auf den HB-Schätzungen des Gesamtmodells basieren. Die Analysen wurden mit 
der Software Sawtooth durchgeführt. 
 

8.2.2 Ergebnisse 

8.2.2.1 Vorkenntnisse 

Wie bereits oben dargelegt, wurde in vergangenen Studien deutlich, dass Wissenslü-
cken hinsichtlich der beiden Technologien zur Herstellung erneuerbarer Energien (Bio-
gasanlagen und PtG-Anlagen) bei KonsumentInnen zu erwarten sind. In der Umfrage 
wurde daher eine entsprechende Frage zur Selbsteinschätzung dieser Kenntnisse auf-
genommen: 
 

 

Abbildung 8.4: Selbsteinschätzung der Kenntnisse zur Funktion von Biogas- bzw. PtG-
Anlagen: „Ich weiß, wie eine Biogas-/PtG-Anlage funktioniert.“  (n=1085, beide DCEs) 
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Es wird deutlich, dass die Teilnehmenden für beide Technologien Wissenslücken zei-
gen. Diese sind für die neuere PtG-Technologie allerdings deutlich stärker ausgeprägt 
als für die etabliertere Biogas-Technologie. 
 

8.2.2.2 Preference Shares 

Das Schätz-Verfahren sowie die Ausgestaltung der Preisstufen, die den Daten zu Grun-
de liegen, erlauben eine Darstellung sog. Preference Shares. Sie simulieren die anteili-
gen Entscheidungen der Befragten für die verschiedenen untersuchten Produkte in 
einer „idealtypischen“ Marktsituation ohne Preissteigerungen – diese Situation ist logi-
scherweise realitätsfern, kann aber dazu dienen, Präferenzen ohne das wichtige Preis-
Attribut zu verdeutlichen: 
 

 

Abbildung 8.5: Preference Shares bei 0% Preissteigerung im Wärme-DCE 

 

 

Abbildung 8.6: Preference Shares bei 0% Preissteigerung im Kraftstoff-DCE 
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Für beide Verwendungspfade (Wärme und Kraftstoff) zeigt sich ein verhältnismäßig 
hoher Anteil des Referenzprodukts: 5 bzw. knapp 10 % der Befragten würden bei 
Gleichpreisigkeit weiterhin am Erdgasprodukt festhalten – trotz der deutlich besseren 
Klimabilanz der Alternativen. Im direkten Vergleich der verschiedenen erneuerbaren 
Produkte zeigt sich, dass insbesondere im Wärmebereich Biomethan (in versch. Abstu-
fungen) ggü. SNG deutlich bevorzugt wird: 2/3 der Befragten würden sich bei Gleich-
preisigkeit für ein Biomethan-Produkt entscheiden. Diese Logik findet sich ebenfalls im 
Kraftstoffsegment, allerdings deutlich weniger stark ausgeprägt. Dies kann u.a. auf die 
Konzeption der Attribute zurückgeführt werden: Wie oben dargelegt, wurde lediglich 
ein Biomethanprodukt (100%) getestet, während vier SNG-Produkte getestet wurden. 
Die Befragten konnten sich also deutlich seltener für Biomethan entscheiden. Vor die-
sem Hintergrund sind die knapp 40 % für ein Biomethan-Produkt vs. knapp 40 % für 
vier verschiedene SNG-Produkte als klare Bevorzugung von Biomethan zu interpretie-
ren. Das war insbesondere vor dem Hintergrund der „Teller-Tank-Diskussion“ der letz-
ten zehn Jahre überraschend. 
 

8.2.2.3 Attribute Importances 

Auf Ebene der Attribute können basierend auf der HB-Modellierung Aussagen zur 
Wichtigkeit einzelner Attribute gemacht werden, d.h. Aussagen dazu, wie wichtig ein 
einzelnes Attribut für den Gesamtnutzen der getesteten Produkte ist: 

Tabelle 8.5: Importance Scores der Attribute im Wärme- und Kraftstoff-DCE 

Attribut 
Importance-Score 
Wärme-DCE 

Importance-Score 
Kraftstoff-DCE 

Gas Mix 33,5 % 41,5 % 

Labels 16,1 % 20,2 % 

Regionalität/Proximität   5,1 %   6,3 % 

Anbieter-Typ   6,3 % N/A 

Biomethan-Stämmigkeit 13,5 % 10,3 % 

Preis 25,5 % 21,6 % 

n 512 573 
 
In beiden Verwertungspfaden zeigt sich deutlich, dass insbesondere der Gas-Mix und 
der Preis entscheidend im Kalkül der Befragten sind – ersteres im Kraftstoff-Split noch 
deutlicher ausgeprägt als im Wärme-Split. Ein weiteres zentrales Attribut in der Bewer-
tung stellen Labels dar, im Kraftstoff-Split fast genauso wichtig wie das Preis-Attribut. 
Die Biomethan-Stämmigkeit hat in diesem Kontext noch eine mittlere Relevanz, Regio-
nalität und Anbieter-Typ werden hingegen von den VerbraucherInnen eher vernachläs-
sigt. 
 

8.2.2.4 Durchschnittliche Nutzenwerte der Attribut-Levels 

Nach der Betrachtung auf Ebene der Attribute sollen nun die Nutzwerte eine Ebene 
darunter, d.h. auf Ebene der Attribut-Levels, analysiert werden. Hierfür werden die 
durchschnittlichen Teilnutzenwerte aus dem HB-Modell herangezogen: 
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Tabelle 8.6: Durchschnittliche Teilnutzenwerte der verschiedenen Attribut-Levels aus 
dem Wärme- und Kraftstoff-DCE 

Attribute 
Ausprägungen/ 
Levels 

Teilnutzenwerte 
Wärme-DCE 

Teilnutzenwerte 
Kraftstoff-DCE 

(1) Gas Mix BM: 5% 
BM: 10% 
BM: 50% 
BM: 100% 
SNG: 5% 
SNG: 10% 
SNG: 50% 
SNG: 100% 
BM: 50%, SNG: 50% 

23,4 
35,5 
18,3 
-5,6 
37,6 
22,3 
-11,0 
-42,2 
-78,4 

N/A 
N/A 
N/A 
87,5 
19,3 
10,1 
-27,0 
-52,9 
-37,0 

(2) Labels Kein Label 
TÜV-Label 
GSL-Label 
Fake-Label 
TÜV + GSL  
TÜV + Fake 
GSL + Fake 
TÜV + GSL + Fake  

-15,4 
-7,1 
-9,7 
2,4 
-4,3 
12,3 
6,5 
15,3 

-12,4 
-10,1 
-2,4 
-2,3 
0,9 
7,5 
6,5 
12,3 

(3) Regionalität/ 
Proximität 

In der Region 
Nicht in der Region 

5,8 
-5,8 

7,7 
-7,7 

(4) Anbietertyp Stadtwerk 
Genossenschaft 
Konzern  

0,5 
-0,4 
-0,1 

N/A 

(5) Biomethan-
Stämmigkeit 

Abfall 
Energiepflanzen 
Mix  

-2,55 
2,55 
2,45 

-4,3 
0,8 
3,5 

(6) Jahrespreis Level 1 
Level 2 
Level 3 
Level 4 
Level 5 
Level 6 

98,1 
24,0 
-5,9 
-21,7 
-39,6 
-55,0 

58,0 
24,5 
12,6 
-11,0 
-34,0 
-50,2 

n 512 573 
 
Die gezeigten Werte sind nur innerhalb eines Attributs zu vergleichen und summieren 
sich innerhalb dieses Attributs auf null auf. Eine Ausnahme stellt hier die Biomethan-
Stämmigkeit im Wärme-DCE dar. Aufgrund einer Prohibition im Choice-Experiment (für 
SNG-Produkte wurde keine Stämmigkeit angezeigt) musste hier reskaliert werden. Bei 
binären Wahlmöglichkeiten (z. B. regional vs. nicht-regional) ist die korrekte Interpreta-
tion, dass eine Stufe gegenüber der anderen bevorzugt wird. Ein negativer Wert be-
deutet jedoch nicht, dass die Wahl als unattraktiv angesehen wird. Im Falle von drei 
oder mehr Ebenen (z. B. Labels) wird ceteris paribus das Level mit dem höchsten Teil-
nutzen-Wert bevorzugt.  
Im Falle des Gas Mixs bedeutet dies, dass Biomethan-Produkte in beiden Verwertungs-
pfaden gegenüber SNG-Produkten bevorzugt werden, im Wärme-Split insbesondere 
solche mit niedrigen Anteilen von Biomethan. Im Hinblick auf Labels zeigt sich ein ein-
deutiger Trend: Je mehr Labels, desto höher der Teilnutzenwert. Interessanterweise 
erzielt insbesondere das Fake-Label hohe Teilnutzenwerte und wertet bspw. die eigent-
lich strengeren und etablierten Labels auf. In beiden Splits zeigt sich eine Bevorzugung 
regionaler Produktion. Im Gegensatz zur oben diskutierten Literatur werden Energie-
pflanzen in beiden Splits im Vergleich zu Abfall-basierten Produkten deutlich weniger 
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kritisch bewertet. Wenig überraschend ist hingegen die Bevorzugung niedrigerer Preis-
Stufen ggü. höheren.  
 

8.2.2.5 Segmentierung verschiedener KonsumentInnen-Gruppen 

Ein Ansatz zur Segmentierung von KonsumentInnen-Gruppen basiert auf den Daten, 
die aus dem DCE selbst stammen, d.h. auf den individuellen Teilnutzen. Auf diese Wei-
se können Befragten-Segmente mit homogenen Präferenzstrukturen identifiziert wer-
den. Dieser Ansatz baut auf der Software Sawtooth und dem Modul zur Berechnung 
latenter Klassen. Die Daten wiesen jedoch eine sehr hohe Heterogenität auf. Eine Seg-
mentierung (= Homogenisierung) der Stichprobe wäre in diesem Fall nicht sinnvoll ge-
wesen, da dadurch die festgestellte Heterogenität vernachlässigt worden wäre. Die 
hohe Heterogenität kann insbesondere auf die weitreichende Unkenntnis und wenig 
Erfahrung der Befragten mit erneuerbaren Gasen zurückgeführt werden.  
Daher wurden zwei alternative Segmentierungen verwendet, die auf vordefinierten 
Kriterien und nicht auf latenten Klassen innerhalb der Daten basieren: Einerseits, ob die 
Befragten von der Möglichkeit wussten, Erdgas durch Biomethan zu ersetzen. Anderer-
seits, ob die Befragten zu Hause Strom aus erneuerbaren Energien beziehen oder nicht 
– ein Angebot, das wir als vergleichbar mit vielen Aspekten des Verbrauchs von erneu-
erbarem Gasen betrachten. 
Die Ergebnisse zeigen, dass Personen denen Biomethan bekannt ist und die zu Hause 
erneuerbaren Strom beziehen dem Gas Mix vergleichsweise mehr Bedeutung beimes-
sen und gleichzeitig dem Preis weniger Bedeutung beimessen. Des Weiteren zeigte 
sich, dass beide Gruppen Biomethan-Produkte noch deutlicher gegenüber SNG-
Produkten bevorzugen als die Gesamt-Stichprobe. Diese Unterschiede sind für erstere 
Segmentierung (Bekanntheit Biomethan) deutlicher ausgeprägt als für den Bezug von 
erneuerbarem Strom. 
 

8.2.3 Zwischenfazit 

Die Ergebnisse zeigen, dass bei der Evaluation durch KonsumentInnen insbesondere der 
Gas Mix zentral ist. Dieses Ergebnis ist wenig überraschend, da er das Kernmerkmal 
eines erneuerbaren Gasprodukts ist. Bei der Betrachtung der Teilnutzenwerte war je-
doch überraschend, dass Biomethanprodukte im Allgemeinen eindeutig gegenüber 
SNG-Produkten bevorzugt werden. In Anbetracht des hohen Stellenwerts der Debatte 
um Energiepflanzen und der zentralen Rolle von Biomethan in dieser Debatte musste 
davon ausgegangen werden, dass SNG bei den VerbraucherInnen beliebter sein würde 
als Biomethan.  
Insbesondere die Ergebnisse zu den Vorkenntnissen zu den beiden zu Grunde liegen-
den Technologien als auch die Ergebnisse der Choice-Experimente zu den Labels deu-
ten eindeutig auf weiterhin bestehende Wissenslücken seitens der End-
KonsumentInnen hin.  
Die Ergebnisse zur Biomethan-Stämmigkeit wurden zum Anlass genommen, weitere 
relevante Items im Fragebogen zu analysieren: 48,0 % der Befragten in beiden Splits 
stimmten der Aussage „Den Einsatz von Energiepflanzen (wie bspw. Mais) in Biogasan-
lagen sehe ich unkritisch.“ zu; 31,4 % waren neutral und nur 20,6 % stimmten nicht 
zu. Des Weiteren stimmten 61,8 % der Aussage "Ich finde die Produktion von Biogas 
nachhaltig" zu und nur 12,4% stimmten nicht zu. Die Ergebnisse der DCEs in Kombi-
nation mit diesen Antworten deuten auf einen drastischen Wandel in der öffentlichen 
Meinung zu Biogas hin, die viele Jahre lang negativ war. SNG scheint hingegen in der 
öffentlichen Wahrnehmung kaum/noch nicht angekommen zu sein.  
Basierend auf den Teilnutzenwerten können Zahlungsbereitschaften für spezifische 
Produkte abgeleitet werden. Eine exemplarische Darstellung dieser Ergebnisse erfolgt in 
Kapitel 9.3. 
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8.3 Qualitative ExpertInnen-Interviews mit Entscheidungs-
Verantwortlichen in Unternehmen in den Verwertungspfaden 
stoffliche Nutzung und Wärmeerzeugung  

8.3.1 Methodische Vorgehensweise 

Analog zu Kapitel 8.1 wurde auch hier ein qualitatives Vorgehen gewählt. Der Fokus 
lag bei diesen Interviews allerdings nicht auf der KonsumentInnen-Perspektive sondern 
auf ExpertInnen, die im organisationalen Kontext in die Entscheidungsfindung zum 
Einsatz erneuerbarer Gase bzw. allgemein im Energieeinkauf bzw. der Energieerzeu-
gung involviert sind.  
Das Ziel der Untersuchung, verschiedene Aspekte des organisationalen Entscheidungs-
prozesses zu beleuchten, kann wiederum am besten durch einen offenen, qualitativen 
Ansatz erreicht werden. Diese Erhebungsmethode ermöglicht das Erfassen der indivi-
duellen Erfahrungen und gilt als alltagsnah (Döring und Bortz 2016).  
Startpunkt der Arbeiten in beiden APs war eine umfangreiche Literaturrecherche auf 
deren Grundlage ein Modell zur Entscheidungsfindung in Unternehmen synthetisiert 
wurde: 
 

 

Abbildung 8.7: Literaturbasiertes Modell zur Entscheidungsfindung in Unternehmen 

Die Literaturrecherche umfasste u.a. die folgenden Arbeiten und Einflussfaktoren auf 
die Entscheidungsfindung zur Beschaffung / Erzeugung von erneuerbaren Energien in 
Unternehmen: 
 Rahbauer et al. (2016a, 2016b, 2018):  

Umweltverantwortung d. EntscheidungsträgerInnen, techn. Zuverlässigkeit, Be-
zugspreis, Wettbewerbsdruck, erwartete Preisentwicklung, Größe, Erfahrung mit 
Umweltmaßnahmen, Energieintensität, KundInnen, Umweltimage, Kommunizier-
barkeit 

 Horbach und Rammer (2018): 
Erwartete Preisentwicklung, Besitzstruktur, Verbreitung in einer Region, öffentli-
ches Umweltbewusstsein, Unternehmenskonzentration, Wettbewerbsdruck,  

 Segarra-Blasco und Jove-Llopis (2019): 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

  

  

Inter-/ 
Intrapersonelle 
Ebene 

Umweltfaktoren 

 

   

Initiation Implementation 

Grundhaltung 
formulieren 

Technologieauswahl 

Adoptionsentscheidung 

Überlegtes Abwägen 

 

Bestätigung Anwendung & 
Modifikation 

Innere Konflikte, Heuristiken, 
Biases, Individuelle Ziele 

Gremium 

[Rolle, Diversität, Unabhängigkeit, Disziplinen, Größe, Dualität, 
Bildung] 

Biomethan/ 
Synthetisches Methan 

 

Wahrg. Verlässlichkeit 

Relativer Vorteil 

Wahrg. Kompatibilität 

Kosten 

Wahrg. Komplexität 

Organisation/ Unternehmen 

[Werte/Normen, EE-Bedarf, Größe, Aktuelles 
Umweltverhalten, Branche, Besitzstruktur, 

Ausrichtung, Alter] 

Individuum 

[Geschlecht, Alter, Bildung, Managementdisziplinen, Wahrg. Umweltverantwortung, 
Einstellungen (Normen/Werte), Innovationsfähigkeit, Beteiligungsgrad, Erfahrungen, Identität] 

Politisch-Rechtliche Faktoren [(erwarteter/lokaler) Rechtsrahmen, Staatl. Unterstützung)]  

Persönliches Umfeld [Familie, Freunde, Kollegen] 
 

Gesellschaftliche Faktoren [Umweltbewusstsein, Öffentliche Meinung, 
ökologische Umgebung, öffentl. Anforderungen, Prioritäten im Umfeld, 

Klimaextreme & Krisenerfahrung, Klimainteressen, Initiativen] 
 

Ökonomische Faktoren [Wettbewerbsdruck, Kunden, Labels, Energiekosten] 

Decision 

Machthierarchie, Konflikte, Heuristiken, Biases, Entscheidungsregeln 

Erkennung eines 
Bedarfs 

Wissen erlangen 

Prozessebene 
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Technologieoffenheit, persönliche Einstellung, Energieintensität, Adoptionsabsicht, 
persönliches Umfeld, KundInnen, FremdkapitalgeberInnen, Unabhängigkeit 

 Rickards et al. (2014): 
Organisationsstruktur & -kultur, öffentliches Umweltbewusstsein, persönliche Er-
fahrungen, Ausbildung & Hintergrund, Managementparadigma 

 Atif et al. (2021): 
Diversität (Geschlecht & Alter), Unabhängigkeit, Personenanzahl 

 Rogers (2003): 
Allgemeines, nicht energie-spezifisches Modell zur Innovations-Diffusion 

 

8.3.1.1 Datenerhebung 

Zur Rekrutierung von ExpertInnen für die Interviews wurden mehrere Kanäle genutzt: 
Neben dem persönlichen Netzwerk der Projektmitarbeitenden wurden sog. Schneeball-
kontakte aus dem Projekt-ExpertInnen-Gremium und aus (Industrie-)Verbänden ange-
schrieben, um an weitere Interview-Kontakte zu gelangen. Parallel erfolgte eine Kalt-
akquise, bei der gezielt Unternehmen bzw. Zuständige in Unternehmen angeschrieben 
wurden. Insgesamt wurden mehr als 140 Unternehmen und Organisationen kontak-
tiert. Das Recruiting von Interview-PartnerInnen startete im Februar 2022, kurz vor dem 
russischen Überfall in der Ukraine. Infolgedessen gestaltete sich die Vereinbarung von 
Terminen für ein ExpertInnen-Interview äußerst schwierig: Die anvisierten Interview-
PartnerInnen waren aufgrund der kriegsbedingten Energiekrise stark eingespannt und 
nur schwer für Interviews zu gewinnen.  
Wie bereits in Kapitel 8.1 dargelegt war die Teilnahme am Interview freiwillig, Vor-
kenntnisse waren nicht erforderlich und es wurde keine Vergütung angeboten. Einzige 
Teilnahmebedingung war, dass der/die InterviewpartnerIn in den Beschaffungsprozess 
von Energie involviert ist bzw. einen entsprechenden Überblick über die relevanten 
Prozesse hat.  
 
Für die Interviews wurde erneut ein halbstrukturierter Ansatz verwendet. Der Leitfaden 
wurde auf der Grundlage der einschlägigen Literatur (sh. zuvor) entwickelt und umfass-
te u.a. die folgenden Themen: 
 Einführung in das Projekt und Begrüßung 
 Informationen zum Datenschutz und Einverständniserklärung 
 Aktuelle Maßnahmen zum Klimaschutz und Erfahrungen mit Erneuerbaren Ener-

gien 
 Infoblock zu Biomethan und SNG 
 Bekanntheit von Biomethan und SNG 
 Entscheidungsprozess zum Einsatz erneuerbarer Energien/Rohstoffe: Auslöser, 

Ablauf, Bewertungskategorien 
 Beteiligte am Entscheidungsprozess: Individuen, Organisation, Arbeitsabläufe 
 Vorstellung des Individuums/ExpertIn 
 Vorstellung der Organisation/des Unternehmens 

Jeder der Abschnitte wurde wieder durch Leitfragen strukturiert, an die sich bei Bedarf 
Detailfragen anschlossen. Insgesamt wurden zwischen Februar und Juni 2022 24 Inter-
views durch zwei geschulte Interviewer geführt: 
 Anzahl Interviews Anwendungsfeld Wärme: 14  
 Anzahl Interviews Anwendungsfeld stoffliche Nutzung: 10  
 Durchschnittliche Dauer (alle Interviews): 51 Minuten 
 Anzahl Seiten Interview-Transkripte: 405 

Insgesamt wurden Interviews mit neun direkten EntscheidungsträgerInnen (Geschäfts-
führer oder vergleichbar), vier mit EnergiemanagerInnen, vier mit Beschaffungs-
Beauftragten und sieben sonstigen AnsprechpartnerInnen geführt. Die abgedeckten 
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Branchen waren fünf Chemie-Unternehmen, zwei Wohnungsbaugesellschaften, zwei 
Kunststoffhersteller sowie weitere Unternehmen (für die Wärmeanwendung bspw. 
Krankenhaus, Industriehandel, Veranstaltungsmanagement sowie Lebensmittelprodu-
zent; für die stoffliche Nutzung Oberflächenveredelung sowie ein Düngemittelherstel-
ler).  
Aufgrund der nach wie vor anhaltenden Auswirkungen der Covid-Pandemie und des 
Zeitaufwandes von Präsenz-Interviews wurden auch diese Interviews per MS Teams 
durchgeführt. Das aufgezeichnete Interview-Material wurde erneut durch einen profes-
sionellen Transkriptionsdienstleister (anonymisiert) verschriftlicht. 
 

8.3.1.2 Datenanalyse 

Zur Analyse der Transkripte wurde wieder auf das Verfahren der qualitativen Inhaltsan-
alyse zurückgegriffen und ein sog. Kategoriesystem entwickelt. Zur Bildung dieser Ka-
tegorien wurde erneut deduktives mit induktivem Vorgehen kombiniert (Rädiker und 
Kuckartz 2019): Die Hauptkategorien ergaben sich aus den theoretischen und literatur-
basierten Vorüberlegungen, die auch im Leitfaden berücksichtigt wurden. Die Sub-
Kategorien, die die Haupt-Kategorien feiner gliedern und strukturieren wurden zu-
nächst ebenfalls deduktiv entwickelt und im Arbeitsverlauf induktiv (d.h. auf dem Da-
tenmaterial basierend) ergänzt und verfeinert. 
Das finale Kategoriensystem wurde von zwei Codierern zur Codierung aller Transkripte 
verwendet. Für die Entwicklung und Anwendung des Kategoriensystems wurde das 
Programm MaxQDA (Kuckartz 2019) verwendet. Die abschließende qualitative Inhalts-
analyse orientierte sich wiederum am inhaltlich-strukturierenden Ansatz nach Mayring 
(2015). Im Rahmen der Datenanalyse wurde ein Interview aus dem Bereich der stoffli-
chen Nutzung von der weiteren Auswertung ausgeschlossen: Der interviewte Experte 
hatte keine Einblicke in die organisationalen Abläufe zur Energiebeschaffung und 
konnte somit nicht substanziell zu den Ergebnissen beitragen. 
 

8.3.2 Ergebnisse 

Zur Einordnung der Ergebnisse soll zunächst die Nutzung erneuerbarer Energien und 
Rohstoffe in den interviewten Unternehmen beleuchtet werden: In der Anwendung 
Wärmeerzeugung beziehen bereits zwölf der 14 interviewten Unternehmen Strom aus 
erneuerbaren Quellen, zwei Unternehmen haben Gasverträge mit Biomethananteilen 
für die Wärmeerzeugung, ein weiteres hat den Biomethanbezug im vergangenen Ge-
schäftsjahr eingestellt. Drei Unternehmen nutzen Kompensationsaktivitäten für bilanzi-
elle Klimaneutralität. Unter den neun interviewten Unternehmen zur stofflichen Nut-
zung setzen sechs (zumindest anteilig) auf Strom aus erneuerbaren Quellen für Be-
triebsprozesse (nicht die stoffliche Nutzung) – entweder mit eigener PV-Anlage oder 
über den Bezug. Biomethan wird lediglich von einem Großkonzern über Massenbilanz 
für die stoffliche Nutzung bezogen, drei weitere prüfen einen perspektivischen Einsatz. 
Bei sechs der interviewten Unternehmen spielen andere biobasierte Rohstoffe und 
Rezyklate eine (marginale) Rolle in der Produktion. Zwei Unternehmen nutzen Kompen-
sationsaktivitäten für bilanzielle Klimaneutralität. 
Als Prozessauslöser für die Auseinandersetzung mit erneuerbaren Energien kann zwi-
schen zwei Ebenen unterschieden werden: Für den Einsatz von Ökostrom und bioba-
sierten Rohstoffen in der stofflichen Nutzung werden insbesondere externe Auslöser 
benannt. Hier sind insbesondere KundInnen-Anforderungen, aber auch politische Vor-
gaben und Aktienbewertungen/Shareholder-Druck ausschlaggebend. Für die Ausei-
nandersetzung mit erneuerbaren Gasen werden insbesondere interne Auslöser ange-
führt – hier sind bspw. die wahrgenommene unternehmerische Verantwortung und 
das Umweltbewusstsein als auch eine interne Strategie zu mehr Klimaschutz zentral.  
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Im Hinblick auf den idealtypischen Prozessablauf (im Modell ganz unten visualisiert) 
zeigt sich, dass die grundsätzlichen Phasen im Entscheidungsablauf bei den befragten 
Organisationen zu erkennen sind: Am häufigsten durchlaufen die befragten Unter-
nehmen den Initiierungsschritt, in dem zunächst der Bedarf für den Einsatz erneuerba-
rer Energien und Rohstoffe für das grundlegende Ziel einer CO2-Emissionsreduktion 
erkannt wird und entsprechend Wissen eingeholt wird. Bei der Technologieauswahl 
wird dann häufig der Einsatz erneuerbaren Stroms favorisiert, weswegen sich nur we-
nige für den Einsatz erneuerbarer Gase entscheiden. Der Umfang der eingesetzten 
Ressourcen (Zeit, Informationen, Personen) variiert jedoch stark zwischen den Organisa-
tionen, ebenso der Formalisierungsgrad des Entscheidungsprozesses sowie die Anzahl 
und der Hintergrund der beteiligten Personen. In der Regel werden eine technische und 
eine betriebswirtschaftliche Perspektive berücksichtigt. 
Werden Entscheidungskriterien im Kontext erneuerbarer Gase genauer betrachtet, 
zeigt sich, dass insbesondere ökonomische Kriterien überwiegen: Zentral ist der Be-
zugspreis für erneuerbare Gase als wichtigstes Kriterium und häufigstes Gegenargu-
ment. Es werden aber auch Punkte wie die Versorgungssicherheit, die Regionalität der 
Versorger sowie die Transparenz (inwieweit auch das ankommt, wofür bezahlt wird) 
der Produkte thematisiert. Im engen Zusammenhang zum Bezugspreis steht die Frage 
nach der Wirtschaftlichkeit, also ob und in wie weit sich das Unternehmen sich den 
Einsatz erneuerbarer Gase “leisten” kann. Im Hinblick auf technische Kriterien werden 
insbesondere Effizienz und Wirkungsgrad von SNG kritisiert und als Gegenargument 
angeführt. Im Hinblick auf die stoffliche Nutzung (aber auch teilweise in der Wärme-
nutzung) ist die techn. Kompatibilität sehr wichtig: Die Technologie muss in bestehen-
de Prozesse und Anlagen passen. Interessanterweise wird auch bereits der allmähliche 
Übergang zu Wasserstoff thematisiert: Es besteht die Sorge, auf eine veraltete Techno-
logie zu setzen. Im Hinblick auf ökologische Kriterien sind CO2-Einsparungen zentral, 
wobei kritisch gesehen wird, dass auch bei der Verbrennung von erneuerbaren Gasen 
vor Ort CO2 emittiert wird. Bemängelt im Hinblick auf erneuerbare Gase werden eben-
falls fehlende staatliche Anreize in Form von Förderungen und Subventionen. 
Im Hinblick auf inter- und intrapersonelle Faktoren im Entscheidungsprozess zeigt sich, 
dass der Entscheidungsprozess zu erneuerbaren Gasen in der Regel mit sachbezogenen 
Konflikten zwischen Prozess-Beteiligten behaftet ist, Konflikte bspw. zwischen Fachab-
teilungen können dabei zur Ablehnung führen: Häufig stehen sich dabei eine kurzfris-
tige ökonomische Perspektive und eine längerfristige strategische ökologische Perspek-
tive gegenüber. Auf Ebene der Entscheider konnten häufig Narrative festgestellt wer-
den: Viele der interviewten ExpertInnen verpacken ihr Agieren in größere Erzählungen, 
z.B. der „gute Unternehmer“, als „Pionier/Vorreiter“, oder „Change Agent“ der/die 
einen Wandel vorantreibt, oder der/die „rationale“ ManagerIn, der/die bewusst gute 
Entscheidungen trifft. Außerdem konnte ein Gefälle der Entscheidungsmacht zwischen 
den beteiligten Personen festgestellt werden: Zwar haben die EntscheidungsträgerIn-
nen formal die Entscheidungshoheit, sie sind in der Regel aber auf die ausgestalteten 
Entscheidungsinformationen der Fachebenen angewiesen. Diese können über die Aus-
gestaltung der Vorlagen die Entscheidung maßgeblich gestalten.  
 
 
8.3.3 Zwischenfazit 

Aus den vorangegangenen Ausführungen kann ein idealisierter Entscheidungsablauf, 
der zur Entscheidung für den Einsatz erneuerbarer Gase führt, synthetisiert werden: 
Zentral ist, dass Biomethan oder SNG als Alternative für Klimaschutzaktivitäten erkannt 
wird. Hierauf können direkt aber auch indirekt bspw. der Anbieter aber auch eine 
Nachhaltigkeitsstabstelle oder der Einkauf hinweisen. Wenn die Rahmenbedingungen 
dann ebenfalls positiv sind, bspw. weil die Geschäftsführung aus dem persönlichen 
Umfeld Druck oder die eigene Verantwortung wahrnimmt und in die Rolle des “guten 
Unternehmers” schlüpft, ist die Wahrscheinlichkeit hoch, dass erneuerbare Gase positiv 
evaluiert werden. Im Hinblick auf die zentrale Bedeutung ökonomischer Kriterien 
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kommt dann der Buchhaltung bzw. Finanzplanung eine zentrale Rolle zu: Wenn der 
Bezug erneuerbarer Gase finanziell machbar ist und entsprechend kommuniziert wird, 
steigt die Wahrscheinlichkeit für einen Wechsel zu erneuerbaren Gasen.  
Im Umkehrschluss bedeutet dies allerdings, dass erneuerbare Gase aktuell von Unter-
nehmen noch nicht ausreichend als adäquate Maßnahme zur Reduktion des eigenen 
CO2-Fußabdruckes wahrgenommen werden und/oder extern noch zu wenig eingefor-
dert bzw. entsprechende Anreize gesetzt werden.  
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9   
Potenzielle Geschäftsmodelle 

Zur Bewertung von Geschäftsmodellen und Priorisierung von Teilmärkten für regenera-
tive Gase wurden zuerst Marktbedarfe und Marktvolumina für regenerative Gase für 
die Vermarktungswege/Sektoren Verstromung, Kraftstoffsektor, Wärmesektor und 
stoffliche Nutzung ermittelt. Danach erfolgte ein Matching der resultierenden Kosten 
(aus Kapitel 7.6.1) und den Zahlungsbereitschaften (aus Kapitel 8.2.2). Zum Abschluss 
erfolgte die Gesamtbewertung mit Priorisierung der Teilmärkte. Darauf aufbauend 
werden Handlungsempfehlungen abgeleitet. 
 

9.1 Marktbedarfe und -volumina für Verstromung und 
Wärmesektor (IEE) 

Für die Bestimmung der Marktbedarfe und -volumina für Verstromung und Wärmesek-
tor wurde zum einen Energiesystemstudien ausgewertet, um den zukünftigen Bedarf 
erneuerbarer Gase im Strom- und Wärmesektor zu analysieren/bewerten. Zum ande-
rem wurde der kurz- bis mittelfristige Bedarf erneuerbarer Gase im Wärmesektor auf 
Basis des aktuellen Heizungsbestandes bewertet. 

9.1.1 Zukünftiger/langfristiger Bedarf erneuerbarer Gase im Strom- und 
Wärmesektor 

Ausgehend von einer Studiensynopse der dena aus dem Jahr 2018 zu Bedarfen für 
synthetische Brenn- und Kraftstoffe wurden die Sektoren Strom und Wärme bewertet. 
Zum damaligen Zeitpunkt lagen Studien mit einem THG-Minderungsziel von 80 bis 
95% bis zum Jahr 2050 vor und wurden ausgewertet. Im Folgenden sind die Ergebnis-
se aus der Studiensynopse der dena kurz zusammengefasst: 
 
 Die Wahl des PtX-Energieträgers ist stark von der Studie bzw. dem Szenario ab-

hängig. Sie hängt im Besonderen davon ab, welche THG-Minderung angestrebt 
wird: 
o Je größer die THG-Minderungsziele, desto größer wird der Anteil von PtX 
o Ergebnisse zum Wärmesektor: 

 2030 bis zu 71 TWh/a PtX-Brennstoffbedarf 
 Bei einer THG-Minderung von mind. 94,5% liegt der PtX-

Brennstoffbedarf im Jahr 2050 zwischen 0 - 354 TWh/a 
 Unzureichende Betrachtung aufgrund des EEWärmeG 

o Ergebnisse zum Stromsektor: 
 Ab einer THG-Reduzierung von 95% betragen die relevanten Mengen 

im Jahr 2050: für Zwischenspeicherung und Rückverstromung bis zu 
244 TWh/a PtG-Bedarf 

 PtX zur Überbrückung von Dunkelflauten  
 
Aus der Studiensynopse wurden zwei Studien genauer betrachtet und zusätzlich um 
zwei aktuelle Studien mit 100% THG-Minderung ergänzt. Grundsätzlich zeigt die Ten-
denz bei neuen Studien, dass sich der Einsatz erneuerbarer Gase von Methan zu Was-
serstoff wandelt. Viele Studien gehen von hohen Elektrifizierungsgraden aus, weil sonst 
die hohen THG-Emissionsminderungsziele nicht erreicht werden. In diesen Studien 
werden in Zukunft im Wärmemarkt zum großen Teil strombasierte Wärmepumpen 
eingesetzt und keine erneuerbaren Gase, wobei dies stark vom Fokus der ausgewähl-
ten Szenarien abhängt. 
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In der Studie von Frontier economics (2017) gibt es die Szenarien „Strom und Grünes 
Gas 2050“ und „Strom und Gasspeicher 2050“.  
Im Szenario „Strom und Grünes Gas 2050“ werden mind. 645 TWh grüne Gase pro-
duziert (50% als grünes Methan und zu 50% als grüner Wasserstoff), die zum Teil in 
den Wärmesektor gehen.  
Für die Raumwärme und Warmwasser stammen im Jahr 2050 40% aus grünen Gasen 
(entspricht 207,6 TWh des Wärmebedarfs), wobei es keine Angabe dazu gibt, wie sich 
dies auf Wasserstoff und Methan verteilt. Der mögliche Einsatz der grünen Gase für 
Prozesswärme in der Industrie ist nicht näher erläutert. 1 TWh/a ist für die Rückver-
stromung vorgesehen.  
Im Szenario „Strom und Gasspeicher 2050“ hingegen werden ~300 TWh/a Strombe-
darf für die Herstellung von Grünen Gasen für die Rückverstromung angenommen. Die 
erzeugte Gasmenge von 244 TWh/a wird vollständig für die Rückverstromung einge-
setzt. Es gibt keine Angaben dazu, ob es sich bei dem Gas um Wasserstoff oder Me-
than handelt, wobei der aus den Mengen resultierende Wirkungsgrad auf den Einsatz 
von Wasserstoff schließen lässt. 
 
In der Studie „Initiative Energiespeicher (INES)“ von 2017 werden EE-Gase in Form von 
Wasserstoff und Methan berücksichtigt. Das Biomethanpotenzial beträgt im Jahr 2050 
200 TWh/a. Im Szenario „maximale Elektrifizierung“ werden erneuerbare Gase in der 
Stromproduktion eingesetzt. Im Wärmesektor finden sie aufgrund des hohen Elektrifi-
zierungsgrads keine direkte Verwendung. In der Studie fehlt die Aufschlüsselung, wel-
che erneuerbaren Gase (Methan oder Wasserstoff) in welchen Mengen in den Sektoren 
verwendet werden.  
Im Szenario „Optimiertes System“ werden im Jahr 2050 354 TWh/a EE-Gase im Wär-
memarkt und 119 TWh für die Verstromung eingesetzt. Es fehlt auch hier die Auf-
schlüsselung, welche erneuerbaren Gase (Methan oder Wasserstoff) verwendet wer-
den.  
 
Als aktuellere Studien wurden die „Langzeitszenarien und Strategien für den Ausbau 
Erneuerbarer Energien in Deutschland“ des Fraunhofer ISI aus dem Jahr 2021 und 
2022 ausgewertet. Der wesentliche Unterschied der Studien ist, dass in der ISI-Studie 
aus dem Jahr 2021 das Ziel der Treibhausgasneutralität bis zum Jahr 2050 umgesetzt 
werden muss, die ISI-Studie aus dem Jahr 2022 jedoch die aktuelleren politischen Ziele 
berücksichtigt und eine Treibhausgasneutralität bis zum Jahr 2045 umgesetzt werden 
muss (T45).  
In der ISI-Studie (2021) wird im Szenario TN-Strom kein synthetisches Methan einge-
setzt. Im Szenario TN-PtG/PtL wird synthetisches Methan eingesetzt. Der Endenergie-
bedarf in Gebäuden beträgt im Jahr 2050 ca. 190 TWh für Gase aus PtG in Gas-
Heizkesseln, dahingehend sind im Jahr 2030 noch keine Gase aus PtG vorgesehen.  
In der ISI-Studie (2022) ist der Einsatz von synthetischen Kohlenwasserstoffen im Szena-
rio T45-PtG/PtL vorgesehen. Der PtG-Anteil am Endenergieverbrauch im Gebäudebe-
reich steigt über die Jahre auf 166 TWh im Jahr 2045. Im Strombereich spielt PtG keine 
Rolle. 
 
Die Ergebnisse der Studien zeigen, wie sensitiv die Ergebnisse bzw. die resultierenden 
Bedarfe an erneuerbaren Gasen gegenüber den Randbedingungen der Studien und 
dem Fokus der jeweiligen Szenarien sind. Auf der Basis sind heute keine verlässlichen 
Aussagen über die langfristigen Bedarfe von erneuerbarem Methan in Wärme- und 
Stromsektor möglich.  
 
Die Ergebnisse der Studien sind in Tabelle 9.1 zusammengefasst. 
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Tabelle 9.1: Übersicht für den Bedarf an synthetischem Methan (SNG) in den einzelnen 
Studien und den jeweiligen Szenarien 
 Szenario Stromsektor Gasbe-

darf 
Wärmesektor Gas-

bedarf 

Frontier economics 
(2017) 

Strom und grünes  
Gas 

1 TWh Rückverstro-
mung 

207,6 TWh  
(keine Angabe dazu, 
ob H2 oder Methan) 

Strom und Gasspei-
cher 

244 TWh an grünem 
Gas für die Rückver-
stromung 

Kein Bedarf 

Initiative Energie-
speicher (INES) 
(2017) 

Max. Elektrifizierung 193 TWh Gasbedarf Kein direkter Bedarf 

Optimiertes System 119 TWh Gasver-
brauch 

393 TWh Gasver-
brauch 

Fraunhofer ISI 
(2021) 

TN PtG/PtL 190 TWh Gebäude-
bereich (2050) 

Kein Bedarf 

Fraunhofer ISI 
(2022) 

T45 PtG/PtL 2030: 32 TWh 
2045: 166 TWh  

Kein Bedarf 

 
 

9.1.2 Kurz- bis mittelfristiger Bedarf erneuerbarer Gase im Wärmesektor (in 
Privathaushalten) 

Zur Ermittlung der kurz- bis mittelfristigen Bedarfe von erneuerbaren Gasen im Wärme-
sektor (in Privathaushalten) wurden die Anzahl der bestehenden Gasheizungen und die 
Entwicklung des Einbaus neuer Heizungen (im Neubau und Bestand) sowie die aktuell 
benötigten Gasmengen ausgewertet. 
 
Laut dena Gebäudereport 2023 gab es in Deutschland Anfang 2022 etwa 19,4 Mio. 
Wohngebäude mit 41 Mio. Wohneinheiten (dena 2023). Mit Anteilen von 49,3 % in 
Wohngebäuden und 48,2 % in Wohneinheiten ist Erdgas (einschließlich Bio- und Flüs-
siggas) der am häufigsten genutzte Energieträger, siehe Abbildung 9.1 (bdew 2019). 
Somit nutzen ca. 19,7 Mio. Haushalte Gas zur Wärme- und Warmwasserbereitstellung. 
48% des Endenergieverbrauchs für Raumwärme und 56 % für Warmwasserbereitstel-
lung werden durch den Energieträger Gas gedeckt, siehe Abbildung 9.2 (dena 2023). 
Das entspricht 280 TWh pro Jahr. 

 

Abbildung 9.1: Anteile der Wärmeerzeuger im Wohnungsbestand (dena 2023) 
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Abbildung 9.2: Endenergieverbrauch für Raumwärme und Warmwasser in Wohngebäu-
den 2021 (dena 2023) 

 
Gemäß AGEE-Stat lag der Endenergieverbrauch von Biomethan für Wärme (und Kälte) 
im Jahr 2022 bei 4,8 TWh. Der wesentliche Anteil dieser Energiemenge resultiert aus 
nach dem EEG betriebenen KWK-Anlagen. Rund 2,4 TWh Wärme aus Biomethan wur-
den über Fernwärmenetze verteilt. Von den nicht über Fernwärmenetze verteilten, 
sondern am Ort der Nutzung produzierten Wärmemengen, wurden 0,6 TWh im Sektor 
„Haushalte“ verbraucht. Hierbei sollte es sich überwiegend um Biomethanmengen 
handeln, die zur reinen (ungekoppelten) Wärmeerzeugung eingesetzt wurden. Dieser 
Anteil hat sich seit 2012 in etwa verdoppelt, was auf Anpassungen im Gebäudeener-
giegesetz (GEG) zurückgeführt wird (dena 2021). 
 
Im Wohnungsneubau ist der Anteil an neu installierten Gasheizungen stark rückläufig, 
Abbildung 9.3 (bdew 2023). Allerdings wurden nur etwa 14 % der 2021 abgesetzten 
Wärmeerzeuger in neu errichteten Gebäuden installiert. Der Rest wurde hingegen im 
Gebäudebestand ersetzt (dena 2023). 
 

 

Abbildung 9.3: Entwicklung der Beheizungsstruktur im Wohnungsneubau, Baugeneh-
migungen 10 Jahre Rückblick bis heute (bdew 2023) 
 
Sowohl im Neubau als auch im Bestand verzeichnet der Einbau von mit erneuerbaren 
Energien betriebenen Wärmeerzeugern (Biomasse, Solarthermie, Wärmepumpen) den 
größten Zuwachs, im Bestand mit 26 % allerdings deutlich niedriger als im Neubau mit 
57 % im Jahr 2021 (Abbildung 9.4) (dena 2023). 
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Abbildung 9.4: Absatzzahlen der Wärmeerzeuger nach Bestand und Neubau (dena 
2023). 
 
Der Modernisierungsbedarf im Wärmemarkt ist weiterhin hoch. 40 % aller Heizungsan-
lagen in Wohngebäuden sind älter als 20 Jahre, 24 % sind sogar seit mehr als 25 Jah-
ren in Betrieb. Im bundesweiten Durchschnitt sind Erdgas-Zentralheizungen 14,7 Jahre 
alt. (bdew 2019) Die deutsche Heizungswirtschaft empfiehlt Heizkessel nach ca. 20 
Jahren auszutauschen. 
 
Bei Neubauten muss laut GEG der Heiz- und Kühlbedarf mindestens anteilig durch die 
Nutzung erneuerbarer Energiequellen gedeckt werden. Für Bestandsgebäude bestehen 
einige Austausch- und Nachrüstpflichten. So müssen bestimmte Heizkessel, die älter als 
30 Jahre sind und eine übliche Größe haben, ausgetauscht werden (gilt nicht für 
Brennwert- und Niedertemperatur-Kessel). (GEG 2020) 
 
Die Energie- und Klimabeschlüsse des Koalitionsausschusses der Bundesregierung vom 
29.03.2023 sehen vor, dass ab 2024 möglichst jede neue Heizung mit 65 % erneuer-
baren Energien betrieben werden soll. Dies schließt jedoch nicht nur Wärmepumpen 
ein, sondern auch Energiequellen wie Wasserstoff oder Biomasse. Dies bietet wiederum 
ein Potenzial für den Einsatz erneuerbarer Gase im Wärmemarkt.  
 
 
Fazit 
Es werden in den nächsten 20 Jahren weiterhin Gasheizungen für die Gebäudewärme-
versorgung eingesetzt. Auch wenn sich langfristig durch den Einsatz von Wärmepum-
pen die Anzahl der Gasheizungen reduzieren wird, zeigen die aktuellen Zahlen, dass 
fast 50 % der Bestandsheizungen Erdgasheizungen sind und im Bestand auch weiter-
hin zum überwiegenden Anteil neue Gasheizungen beim Austausch eingesetzt werden. 
Selbst bei einem kurzfristigen Stopp des Einbaus neuer Gasheizungen würden die in 
den letzten Jahren neu eingebauten Heizungen noch etwa 20 bis 25 Jahre in Betrieb 
sein. Somit wird es etwa 20 Jahre dauern, bis sich der aktuelle Heizungsbestand signifi-
kant transformiert hat. 
Auf dieser Basis ist davon auszugehen, dass die benötigten Gasmengen für die Wärme-
versorgung in Haushalten in den nächsten Jahren leicht zurückgehen werden, aber 
noch wesentliche Gasmengen benötigt werden und es somit einen großen Markt für 
den Einsatz erneuerbarer Gase gibt. Das Matching der Kosten und Zahlungsbereitschaf-
ten hat gezeigt, dass die Zahlungsbereitschaften bei einem Produkt mit einem Beimi-
schungsanteil von 10 % ausreichen, um die Kosten zu decken. 
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Aktuell beträgt der Gasverbrauch für die Wärmebereitstellung in Haushalten 280 TWh 
pro Jahr. Wenn von dem o.g. Beimischungsanteil von 10 % ausgegangen wird, ergibt 
sich ein theoretisches Potenzial von aktuell 28 TWh, das aufgrund des sukzessiven Hei-
zungsaustauschs in den kommenden Jahren nach und nach abschmelzen wird.  
 
Wie stark dieses Potenzial gehoben wird, hängt ganz maßgeblich von den Marke-
tingstrategien der Anbieter ab. Trotz der grundsätzlichen Zahlungsbereitschaft der 
VerbraucherInnen bedarf es erheblicher Kommunikationsanstrengungen der Anbieter, 
um erneuerbare Gase mit einem Preisaufschlag abzusetzen. Demgegenüber ist die 
Gestaltung und Kommunikation von „Ökogas“-Produkten, die mit Kompensationsme-
chanismen klimaneutral gestellt werden, deutlich einfacher, weil diese wegen der ge-
ringen Kosten der Kompensation keine hohen Preisaufschläge zur Deckung der Kosten 
nötig machen. Die neue EU-Richtlinie zu Green Claims, die im Entwurf im März 2023 
veröffentlicht wurde, wird die Kommunikation in Zukunft noch anspruchsvoller ma-
chen.  
 

9.1.3 Kurz- bis mittelfristiger Bedarf erneuerbarer Gase im Stromsektor 

In Biomethan-KWK-Bestandsanlagen besteht aktuell ein Biomethanbedarf von ca. 8,5 
TWh/a, der sich bis zum Jahr 2030 auf ca. 6 TWh reduzieren könnte.   
Biomethan bekommt hingegen aktuell eine prominente Rolle beim Aufbau von hoch-
flexiblen Biomethan-KWK-Anlagen mit einer Förderung für 10 % der Jahresvolllast-
stunden. Das Ausschreibungsvolumen beträgt derzeit 600 MWel für diese hochflexiblen 
Biomethan-KWK-Anlagen. Allein aus diesen neuen flexibel betriebenen Biomethan-
BHKWs ergibt sich ein Biomethanbedarf bis 2028 von ca. 9 TWh/a.  
Mittelfristig könnte daher im Jahr 2030 ein Biomethanbedarf für KWK-Anlagen von ca. 
15 TWh bestehen. 
 

9.2 Marktbedarfe und -volumina für Kraftstoffsektor und 
stoffliche Nutzung (PFI) 

Zunächst erfolgte die Ermittlung relevanter Marktvolumina für Biomethan im Kraft-
stoffsektor. In Deutschland betrug der Erdgas-Fahrzeugbestand zum 01.01.2022 
101.688 Fahrzeuge (1%-ige Zunahme gegenüber dem Vorjahr, Abbildung 9.5).  
 
Damit fällt die Bestandsveränderung bereits das vierte Jahr in Folge positiv aus, wenn 
auch nur sehr gering. Der stärkste Zuwachs bei den Bestandszahlen gegenüber dem 
Vorjahr war im Bereich schwere LKW über 12 Tonnen (+119 %) sowie Zugmaschinen 
(+70 %) zu verzeichnen (Zukunft Gas 2022). Der Bestand teilt sich auf in: 

 CNG-PKW, 82.359 Fahrzeuge 
 Nutzfahrzeuge und LKW, 17.616 Fahrzeuge 
 CNG-Busse, 1.013 Fahrzeuge. 

 
2021 lag in Deutschland der Biomethan-Anteil im CNG für den Verkehrssektor bei ca. 
50 % (gegenüber 20% in 2015) und damit bei 1,1 TWh (UBA 2023). Künftig kann auf 
Wind- und PV-Strom basiertes SNG weitere Erdgasmengen im Verkehrssektor substitu-
ieren. Wie aus Kapitel 5.1.2 ersichtlich, gibt es noch bei bestehenden Biogaseinspeise-
anlagen ein Potenzial von 6,22 TWh an Synthesegas, die den kurzfristigen Bedarf an 
SNG zur Substitution von CNG decken könnte. 
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Abbildung 9.5: Erdgas-Fahrzeuge nach Fahrzeugklassen (Quelle: Zukunft Gas auf KBA-
Daten 2022) 
 
Viel wichtiger als die bisherige Nutzung von Methan im Verkehrssektor sind die künfti-
gen Entwicklungen, um die gesteckten Klimaziele zu erreichen. Die „Kraftstoffstudie 
IVb“ des FVV e. V. zeigt, dass alle THG-neutralen Antriebspfade technische Umset-
zungsprobleme verschiedener Art aufweisen, die den maximalen Hochlauf für jede 
einzelne THG-neutrale Technologie einschränken (FVV 2022). Ein Technologiemix kann 
daher den Hochlauf THG-neutraler Fahrzeug-Antriebe erheblich beschleunigen (Abbil-
dung 9.6). Eine Kombination von Antriebstechnologien mit den dafür benötigten kli-
maneutralen Kraftstoffen könnte somit die kumulierten Treibhausgasemissionen erheb-
lich schneller reduzieren.  

 

Abbildung 9.6: Kumulierte THG-Emissionen im technologieneutralen „Mix-Szenario“ 
und Einzeltechnologieszenarien 
Abkürzungen in der Legende - V: Fahrzeuge, BE: Batterie, FCE: Brennstoffzellen., H2 Comb: 
Wasserstoffverbrennung, PHE: Plug-in Hybrid; FT: Fischer Tropsch Kraftstoff, MtG: Methanol-to-
Gasoline, Methane: Synthetisches Methan, Int.: International, Dom.: Inländisch. (FVV 2022) 
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Aus den Szenarien der Abbildung 9.7 geht hervor, dass SNG sowohl als Übergangs-
technologie (Fahrzeugzulassungen zwischen 2027 – 2038), aber auch nach dem Errei-
chen der Klimaneutralität (je nach Umsetzung ab 2043) eine bedeutende Rolle spielen 
kann, wenn die Umsetzung der Klimaziele technologieoffen erfolgt. 
 
Die Grafik in Abbildung 9.8 zeigt, dass die Nutzung verschiedener Technologien zur 
schnelleren Umsetzung (bis 2038) der Klimaziele mit deutlich weniger Gesamtausstoß 
an CO2 führt. Bei diesem Ansatz erkennt man auch, dass synthetisches Methan unab-
hängig von der Antriebstechnik (Brennstoffzelle, Verbrennungsmotor, Hybrid, etc.) eine 
große Bedeutung als Kraftstoff bekommen kann. 
 

 

Abbildung 9.7: Neuzulassungen und Fahrzeugbestand nach Antriebsart im Szenario 
THG-optimaler Technologiemix, alle Fahrzeugsegmente zusammen. (FVV 2022) 
 

 

Abbildung 9.8: Primärenergiebedarf aus erneuerbaren Energien (WtW) im THG-
optimalen Szenario gemischter Technologien nach Antriebsstrang im Zeitverlauf. Quelle 
(FVV 2022) 
 
Zusätzlich zu der langfristigen Entwicklung gibt es auch krisenbedingte Effekte, die 
einen Anreiz für die verstärkte Nutzung von SNG im Kraftstoffsektor hervorrufen kön-
nen. So sind aufgrund der Ukrainekrise im Jahr 2022 die Kosten für Diesel und Benzin 
z.T. bis auf ca. 2 €/l gestiegen. Der Preisanstieg von CNG aus Biogas fiel im Vergleich 
dazu mit bis zu 1,4 €/kg Methan recht moderat aus und konnte die Wirtschaftlichkeit, 
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der mit CNG betriebenen Fahrzeuge, gegenüber denen Fahrzeugen mit mineralölhalti-
gen Kraftstoffen weiter verbessern.  
 
SNG hat gegenüber Biomethan auch den Vorteil, dass aufgrund der Einstufung (3,3 kg 
CO2Äq pro GJ) in der 37. BImSchV das Treibhausminderungspotenzial für das SNG 
gegenüber erdölbasierten Kraftstoffen ca. 80 kg CO2Äq pro GJ beträgt. Mit den THG-
Prämien Ende 2022 von 435 €/t CO2Äq (eQuota 2023) ergab das eine Zusatzvergütung 
beim Verkauf der THG-Minderungspotentiale aus SNG von bis zu 13 ct/kWh.  
 
Fazit 
Im Bereich Verkehr hängt ein mögliches zukünftiges Wachstum vor allem an der Ent-
wicklung der Zahl der gasgetriebenen Fahrzeuge im Schwerlastverkehr sowie der ge-
setzlichen Vorgaben zur Treibhausgasminderung. KonsumentInnenpräferenzen spielen 
hier, im Gegenteil zum Wärmemarkt, keine Rolle, weil die KonsumentInnen an der 
Tankstelle oft keine Wahl haben und ein Gasprodukt aus erneuerbaren Quellen in der 
Regel ohne Aufpreis zu haben ist. Die Nachfrage wird vielmehr davon getrieben, wie 
die Inverkehrbringer die Auflagen zur Treibhausgasminderung erfüllen. Im Moment ist 
es für die Inverkehrbringer attraktiv, dies über Biomethan zu tun und die Preise für die 
Quoten sind hoch. Sie liegen bei 435 €/t CO2 (Ende 2022). Wenn man von einem CNG-
Verbrauch von aktuell insgesamt 1,1 TWh/a ausgeht und 50 % davon bereits aus Bio-
methan gedeckt wird, verbleibt aktuell ein kurzfristiges Potenzial von 0,55 TWh/a. 
Langfristig beträgt der Bedarf an SNG ab 2038 laut Prognosen (FVV 2022) bis zu 180 
TWh/a für den europäischen Markt. Zur Umsetzung werden schon 2027 nennenswerte 
Mengen (> 10 GWh) benötigt, deshalb sollte schon jetzt umgehend die Voraussetzun-
gen (politische Zielsetzung, Förderung, etc.) für die Nutzung des verfügbaren Potenzials 
von 6,2 – 8,9 TWh an SNG geschaffen werden. 
 
Die mögliche stoffliche Nutzung von Biomethan umfasst im Wesentlichen eine mögli-
che Substitution von Erdgas als Rohstoff für die chemische Industrie. Der gesamte Roh-
stoffbedarf der chemischen Industrie in Deutschland summiert sich auf ca. 21 Mio. t 
jährlich (2017; VCI), der größte Teil entfällt hierbei auf Erdölderivate (ca. 75 %). Aber 
auch Erdgas für die stoffliche Nutzung in der organischen Chemie hat einen signifikan-
ten Anteil an der Rohstoffbasis: Im Jahr 2021 wurden bspw. 36 TWh Erdgas für die 
stoffliche Nutzung in der Industrie verbraucht (vbw 2022)  
In Summe werden ca. 2,3 Mio. t pro Jahr benötigt, hauptsächlich für die Herstellung 
von Methanol sowie im Bereich der Düngemittelproduktion für die Herstellung von 
Ammoniak. Dies entspricht ca. 3,2 Mrd. mN

3 Methan. Auf Grundlage der Produktions-
bedingungen und Standortfaktoren in Deutschland ist allerdings eine direkte Kopplung 
von PtG-Anlagen an entsprechende Produktionsanlagen, zur Substitution von fossilem 
Methan, derzeit wenig realistisch. Dies wird deutlich anhand von Kennzahlen der Me-
thanolproduktion. In Deutschland werden pro Jahr ca. 1,9 Mio. Tonnen Methanol her-
gestellt. Allerdings verteilt sich diese Menge auf nur fünf große Standorte mit durch-
schnittlich rund 400.000 t/a Produktionskapazität. Der resultierende Bedarf an Biome-
than würde sich auf ca. 280 Mio. m3 pro Anlage und Jahr belaufen. Darüber hinaus ist 
der Methanolpreis sehr sensitiv gegenüber Änderungen der Erdgaspreise bzw. generell 
der Rohstoffkosten. Ähnliche Rahmenbedingungen ergeben sich bei weiteren auf Erd-
gasbasis hergestellten Produkten. Aufgrund der Verfügbarkeit und der Preise für Bio-
methan ergeben sich zumindest kurz- bis mittelfristig kaum relevante Marktvolumina 
für Biomethan in der chemischen Industrie in Deutschland. Dies wurde auch im Rah-
men der Unternehmens-Interviews (Kapitel 8.3) bestätigt: Für die stoffliche Nutzung 
werden erneuerbare Gase aktuell kaum als Alternative wahrgenommen, insbesondere 
aufgrund der generellen Unbekanntheit aber auch aufgrund der höheren Bezugskos-
ten. Ebenso spielt der antizipierte Fortschritt in Sachen Wasserstoff eine relevante Rolle: 
Es besteht die Sorge mit erneuerbarem Methan auf eine veraltete Technologie zu set-
zen, die mittelfristig ersetzt werden könnte.  
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9.3 Matching der resultierenden Kosten und Zahlungsbe-
reitschaften (IEE, HfWU) 

Aufgrund der unklaren Preiszusammensetzung bzw. Unklarheit über einzelne Preis-
komponenten im Kraftstoff-Segment (siehe Kapitel 8.2.1) kann an dieser Stelle lediglich 
ein Matching zwischen Kosten und Zahlungsbereitschaften für den Verwertungspfad 
Wärme im Privatkundenmarkt erfolgen. Außerdem bestimmen im Moment die Kosten 
der Inverkehrbringer für die Erfüllung der Auflagen zur Treibhausgasminderung die 
Preise und nicht, wie im Wärmemarkt, die Zahlungsbereitschaft der KonsumentInnen. 
Hierfür wurden die unterschiedlichen Markt-Szenarien bzw. Gestehungskosten (siehe 
Kapitel 7) mit den ermittelten prozentualen Mehrzahlungsbereitschaften kombiniert. 
Diese Kombination erfolgt für zwei Produkte: Das 10 %- sowie das 50 %-SNG-
Produkt. Damit werden zwei der häufigsten aus dem Biomethan-Markt bekannten 
Anteile erneuerbarer Gase abgedeckt (Herbes et al. 2021).  
Für die Markt-Szenarien wurden zwei Alternativen mit variierenden Strom- und Gas-
preisen kalkuliert: Einmal der „Best Case“ mit angenommenen 5 ct/kWhel Strompreis 
und einem Erdgaspreis von 1,9 ct/kWh (zum „Verdünnen“ des Produkts), sowie der 
„Normal Case“ mit Spotmarkt-Preisen von 10 ct/kWhel für Strom und von 9 ct/kWh für 
Erdgas (August 2022). Im „Best Case“ liegt der Endkunden-Grundpreis für Erdgas im 
Wärmesegment bei 7,06 ct/kWh, im „Normal Case“ bei 12,21 ct/kWh. Diese Preise 
werden zur Ermittlung der Zahlungsbereitschaften mit den ermittelten prozentualen 
Mehrzahlungsbereitschaften für die beiden Produkte (10 % bzw. 50 % SNG) multipli-
ziert (sh. KonsumentInnen-Szenarien). So ist ein Matching zu den Abgabepreis-
Szenarien möglich, die die unterschiedlichen SNG-Gestehungskosten beinhalten. Basis 
sind die in Kapitel 7.6.1 ermittelten SNG-Gestehungskosten. Es wurden die niedrigsten 
Kosten berücksichtigt, die bei einer Biogasanlage mit Vor-Ort-Verstromung erreicht 
werden können und diejenigen, die bei einer Biogasaufbereitungsanlage erreicht wer-
den können. Weitere Preisbestandteile (u.a. Netzentgelte, Konzessionsabgaben, CO2-
Preis) wurden entsprechend einkalkuliert. Für die KonsumentInnen-Szenarien wurden 
folgende Annahmen aus den DCE-Daten getroffen: Die Produkte tragen ein TÜV-Label, 
sind nicht regional produziert und werden von einem Stadtwerk angeboten. Damit 
entsprechen sie einem marktüblichen Angebot.  

Tabelle 9.2: Matching der Zahlungsbereitschaften und Kosten 

Markt- 
Szenarien 

Produkt- 
Szenarien 

KonsumentInnen-
Szenarien 

Abgabepreisszenarien 

SNG-Kosten:  
21,74 ct/kWh 

SNG-Kosten:  
25,25 ct/kWh 

Best Case: 

 5 ct/kWhel Strompreis 
 1,9 ct/kWh Erdgaspreis 
 7,06 ct/kWh Endkun-

den-Grundpreis 

90% Erdgas + 
10% SNG 

10,3 ct/kWh 8,34 ct/kWh 8,76 ct/kWh 

50% Erdgas + 
50% SNG 

10,7 ct/kWh 17,79 ct/kWh 19,87 ct/kWh 

   SNG-Kosten:  
33,99 ct/kWh 

SNG-Kosten:  
38,23 ct/kWh 

Normal Case: 

 10 ct/kWhel Strompreis 
 9 ct/kWh Erdgaspreis 
 12,21 ct/kWh Endkun-

den-Grundpreis 

90% Erdgas + 
10% SNG 

17,81 ct/kWh 17,40 ct/kWh 17,91 ct/kWh 

50% Erdgas + 
50% SNG 

18,44 ct/kWh 29,30 ct/kWh 31,82 ct/kWh 

 
Bei Betrachtung der Zahlungsbereitschaften (KonsumentInnen-Szenarien) zeigt sich, 
dass die Mehrzahlungsbereitschaft nicht ansatzweise proportional zum SNG-Anteil 
wächst. Dementsprechend ist die Zahlungsbereitschaft sowohl im „Best Case“ als auch 
im „Normal Case“ sehr schnell ausgereizt. Im Vergleich zu den Abgabepreis-Szenarien 



Fraunhofer IEE  (BGA-PtG)2  Partner PFI und HfWU  140 | 177

 

 

Potenzielle Geschäftsmodelle 

 
 
 

zeigt sich trotzdem, dass sich drei Fälle ergeben, in denen die Mehrzahlungsbereit-
schaft über dem Abgabepreis liegt (grün markiert). Aufgrund der nur marginal wach-
senden Zahlungsbereitschaft für höhere SNG-Anteile, lässt sich dies aber nur für das 
„stark verdünnte“ 10 %-SNG-Produkt feststellen, nicht für das 50 %-Produkt.  
 

9.4 Bewertung der Geschäftsmodelle 

In diesem Kapitel wurden zur Bewertung von Geschäftsmodellen für regenerative Gase 
zuerst potenzielle Geschäftsmodelle erarbeitet und mit ExpertInnen diskutiert, sowie 
das ausgewählte Geschäftsmodell beschrieben. Danach wurden Geschäftsmodelle 
unter Berücksichtigung rechtlicher und genehmigungsrechtlicher Aspekte bewertet und 
anschließend Vermarktungsstrategien für regenerative Gase, sowie die Produktpolitik 
und Kommunikationspolitik erarbeitet. Darauf aufbauend schließt sich die Gesamtbe-
wertung der Ergebnisse an. 
 
 
9.4.1 Vorstellung der potenziellen Geschäftsmodelle (IEE, HfWU) 

Durch die Projektpartner wurden mögliche Geschäftsmodelle für erneuerbare Gase 
Business Model Canvas beschrieben. Die Methodik zum Business Model Canvas wurde 
von Osterwalder und Pigneur (2010) beschrieben.  
 
Diese Geschäftsmodelle wurden im Rahmen von drei vorbereitenden ExpertInnen-
Interviews erarbeitet und während des weiteren Projektverlaufs im Rahmen von drei 
Fokusgruppen und zwei weiteren Workshops mit insgesamt 55 Teilnehmenden, die aus 
verschiedenen Branchen und aus den einzelnen Wertschöpfungsstufen der Biomethan-
Wertschöpfungskette kommen, diskutiert und konnten durch das Fachwissen der Ex-
pertInnen erweitert und bewertet werden. Fokus lag auf den drei zentralen Aspekten 
„Value Propositions“, „Customer Segments“ und „Revenue Streams“. Es wurde disku-
tiert, welche Geschäftsmodelle es im Bereich Biomethan gibt, was Probleme (insbeson-
dere innerhalb der drei zentralen Aspekte) sind, welche Geschäftsmodelle gescheitert 
sind und welche Potenziale die Kombination von PtG und Biomethan entlang der Wert-
schöpfungskette bietet. 
 
Wichtig ist, dass die beschriebenen Geschäftsmodelle z.T. in Konkurrenz zueinander-
stehen. So steht CO2 aus einer BGAA, welches zur stofflichen Nutzung in die Lebens-
mittelindustrie verkauft wird, nicht mehr für die Methanisierung von grünem Wasser-
stoff zur Verfügung. 
 
Es konnten insgesamt sieben Geschäftsmodelle identifiziert werden, die im Folgenden 
kurz beschrieben werden: 
 
1. Rohbiogaserzeugung, Aufbereitung und Verkauf im B2C/Privatkunden-Segment 

Biogas wird in Biogasanlagen produziert und das Rohbiogas mittels Biogasaufbe-
reitungsanlagen zu Biomethan aufbereitet, welches ins Erdgasnetz eingespeist 
wird und in verschiedenen Sektoren (für Wärme, als Kraftstoff) eingesetzt werden 
kann. Dieses Biomethan wird als erneuerbares, regionales Produkt im Privatkun-
den-Segment vermarktet, welches jedoch aktuell noch sehr klein ist. Kunden sind 
„Überzeugungstäter“ oder nutzen ein 10%-Biomethan-Erdgas-Mischprodukt zur 
Erfüllung der Anforderungen des GEG. 
 
 

2. Rohbiogaserzeugung, Aufbereitung und Verkauf im B2B-Segment 
Wie im ersten Fall wird Biogas in Biogasanlagen produziert und das Rohbiogas 
mittels Biogasaufbereitungsanlagen zu Biomethan aufbereitet, welches ins Erd-
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gasnetz eingespeist wird und in verschiedenen Sektoren eingesetzt werden kann. 
Dieses Biomethan wird im Geschäftskunden-Segment vermarktet, z.B. an Betrei-
ber von BHKWs, an Energieversorger oder an die chemische Industrie zwecks 
stofflicher Nutzung. Der Einsatz von Biomethan ermöglicht das Einhalten der Biok-
raftstoffquote (THG-Minderung), die Verbesserung des CO2-Fußabdrucks oder das 
Einsparen von CO2-Zertifikaten. 
 

3. Methanisierung mit grünem Wasserstoff und CO2 aus dem Biogassektor mit Ab-
satz in Strom-, Wärme und Verkehrssektor 
Bei diesem Geschäftsmodell wird durch die Methanisierung von CO2 aus dem Bio-
gassektor und aus erneuerbarem Strom produzierten grünem Wasserstoff SNG 
produziert. Das CO2 kann durch Biogas oder bei Biogasaufbereitungsanlagen 
durch das anfallende Schwachgas für den Methanisierungsprozess zur Verfügung 
gestellt werden. Das SNG kann im Strom-, Wärme und Verkehrssektor vermarktet 
werden. Weitere Informationen zu diesem Geschäftsmodell folgen in Kapitel 
9.4.2. 
 

4. Anlagenbau (PtG, biologisch/katalytisch) 
Bei diesem Geschäftsmodell liegt der Fokus auf dem Bau von PtG-Anlagen bzw. 
Methanisierungsanlagen für die Bereitstellung von Speicher-Regelenergie als An-
schlussperspektive für Post-EEG Biogas-/Biomethananlagen, für die Vermeidung 
von CO2-Emissionen (v.a. industrielle Emittenten, z.B. Stahl, Chemie, etc.) durch 
den Einsatz des CO2 in Methanisierungsanlagen und für eine verbesserte Auslas-
tung von EE-Anlagen (Wind/PV, Post-EEG). Potenzielle Kunden sind Betreiber von 
Biogas- oder Biomethananlagen, von Wind- oder PV-Anlagen und Industriebetrie-
be mit hohen CO2 Emissionen.  
 

5. CO2-Abtrennung und Verwertung 
Biogas wird in Biogasanlagen produziert und das Rohbiogas mittels Biogasaufbe-
reitungsanlagen zu Biomethan aufbereitet. Bei diesem Geschäftsmodell liegt der 
Fokus im Gegensatz zu Option 1 und 2 auf dem abgetrennten CO2. Das im 
Schwachgasstrom befindliche CO2 wird aufbereitet und kann als grünes CO2 ver-
marktet und für verschiedene Anwendungsfälle eingesetzt werden. Dies wäre zum 
einen die Methanisierung (wie unter Punkt 3), zum anderen die stoffliche Nut-
zung, z.B. in der Lebensmittelindustrie. Potenzielle Kunden sind Gashändler oder 
Endkunden aus Getränkeindustrie, Gewächshausbetreiber oder die Verpackungs-
industrie. Der Markt würde interessant werden, wenn die CO2-Reduktion bzw. die 
grüne Herkunft angerechnet werden könnte (bspw. Anrechnung auf Kraftstoff-
quote).  
 

6. Abnahme von Überkapazitäten: Angebot von Regelenergie am Strommarkt 
Bei diesem Geschäftsmodell liegt der Fokus auf dem Betrieb des Elektrolyseurs zur 
Produktion von grünem Wasserstoff, der in der Methanisierung eingesetzt werden 
kann, jedoch auch in anderen Anwendungen genutzt werden kann. Value Propo-
sition ist das Angebot negativer Regelenergie als Primärregelleistung, Sekundärre-
gelleistung oder Minutenreserve. Der Elektrolyseur wird so eingesetzt, dass er 
Überschussstrom zur Netzstabilisierung abnehmen und negative Regelenergie am 
Strommarkt anbieten kann. Potenzielle Kunden sind der Verbund der zentraleuro-
päischen Übertragungsnetzbetreiber ENTSO-E für Primärregelleistung oder Über-
tragungsnetzbetreiber (ÜNB) für Sekundärregelleistung oder Minutenreserve.  
 

7. Abnahme von Regelenergie am Gasmarkt 
In diesem Geschäftsmodell wird positive Regelenergie (Gas) zur Netzstützung bei 
Unterdeckung sowohl langfristig als auch für kurzfristige Märkte angeboten. Die 
Regelleistungslieferung kann durch Hochfahren der PtG-Anlage (und Methanisie-
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rung) oder Ausspeicherung vom Gas erfolgen. Der Markt ist allerdings sehr klein 
und wird von wenigen Akteuren dominiert. 

 
Zusätzlich wurden Hürden und Herausforderungen der einzelnen Geschäftsmodelle in 
der Biomethan-Branche, wie bspw. fehlende Zahlungsbereitschaft(en), Investitions-
hemmungen aufgrund der Laufzeit der EEG-Vergütung oder Unklarheiten beim rechtli-
chen Status von synthetischem Methan identifiziert, die in die weiteren Überlegungen 
eingeflossen sind. 
 
 
9.4.2 Geschäftsmodell Methanisierung mit grünem Wasserstoff und CO2 aus 
dem Biogassektor mit Absatz in Strom-, Wärme und Verkehrssektor (IEE, 
HfWU) 

Als zentrales Geschäftsmodell wurde „Methanisierung mit grünem Wasserstoff und 
CO2 aus dem Biogassektor“ ausgewählt. Gründe dafür sind, dass die o.g. Geschäfts-
modelle 4, 6 und 7 als Untermenge zu diesem Geschäftsmodell zum Einsatz kommen 
können und nicht separat betrachtet werden müssen. Des Weiteren ist das Geschäfts-
modell 5, das durch die Vermarktung des CO2 in andere Sektoren in Konkurrenz zu 
diesem Geschäftsmodell steht, aktuell noch nicht interessant.  
 
Das Geschäftsmodell „Methanisierung mit grünem Wasserstoff und CO2 aus dem Bio-
gassektor“ wurde genauer bewertet und das Business Model Canvas im Abschluss-
workshop erneut zur Diskussion gestellt. Im Folgenden werden die ermittelten und 
diskutierten Aspekte des Geschäftsmodells zusammengefasst und beschrieben mit dem 
Fokus auf den drei zentralen Aspekten „Value Propositions“, „Customer Segments“ 
und „Revenue Streams“. Danach wird das finale Business Model Canvas als Ergebnis 
der Diskussionen in Abbildung 9.9 dargestellt 
 
Wie im Kapitel 9.4.1 bereits beschrieben, wird bei diesem Geschäftsmodell durch die 
Methanisierung von CO2 aus dem Biogassektor und aus erneuerbarem Strom produ-
zierten grünem Wasserstoff SNG produziert. Zentral sind deswegen die Wasserstoffer-
zeugung aus erneuerbarem Strom mittels Elektrolyse und der Methanisierungsprozess. 
Das CO2 kann durch Biogas oder bei Biogasaufbereitungsanlagen durch das anfallende 
Schwachgas für den Methanisierungsprozess zur Verfügung gestellt werden und ist 
somit nachhaltig, wodurch das Produkt SNG erneuerbar bzw. nachhaltig ist.  
 
Value Propositions 
 Methan auf Basis von grünem Wasserstoff (produziert mit erneuerbarem Über-

schussstrom) und „Abfallprodukt“ CO2 (im Idealfall zertifiziert). 
 Erneuerbares regionales, nationales Gas  Versorgungssicherheit und Preisstabili-

tät muss im Hinblick auf die aktuelle Energiemarkt-Situation bewertet werden 
 Anerkennung von SNG zur CO2-Reduktion in der Mineralölwirtschaft bzw. Aner-

kennung THG-Quote im Kraftstoffsektor als auch für den Zertifikathandel für CO2-
intensive Industrien (sowohl als Energieträger als auch in der stofflichen Nutzung) 

 Einsatz als Übergangstechnologie bis der Wasserstoff-Pfad ausgereift ist, beson-
ders im Wärmemarkt 

 Konkurrenz im Ausland 
o Blauer Wasserstoff (erzeugt aus Erdgas)  
o Lila Wasserstoff (mit Graustrom erzeugt) 

 Probleme / Hemmnisse 
o Investitionshemmung aufgrund der Laufzeit der EEG-Vergütung 
o PtG nur mit Überschussstrom nicht wirtschaftlich  
o Kraftstoff: politische Rahmenbedingungen gehen eher in Richtung Wasser-

stoff 
o Grüner Wasserstoff wird lieber direkt verwendet. 
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Customer Segments 
 Privatkunden und institutionelle Kunden für Wärme und Kraftstoff  
 BHKW-Betreiber 
 Unternehmen, die europäischem Zertifikathandel unterliegen 
 Chemische Industrie 
 Netzbetreiber als Abnehmer/Kunden für Flexibilität  
 Perspektivisch interessant: (Stahl-) Industrie  
 Probleme / Hemmnisse 

o Zu geringe Zahlungsbereitschaft 
o Nachfrage Mineralölwirtschaft zu gering 
o Markt nicht vorhanden, lässt sich auch nicht vorhersagen  
o Zu wenige CNG-Fahrzeuge 
o Aktuell noch rein hypothetisch 
o Rechtlicher Status des synthetischen Methans ist anders als beim Biomethan 
o Choice-Experimente haben gezeigt, dass SNG weniger präferiert wird als Bi-

omethan. 
 
Revenue Streams 
 Bei Äquivalenz, wie bei Biomethan: €/kWh 
 Befreiung EEG-Umlage ( nur bei Verflüssigung/Produktion von Industriegas) 
 Quoten- und Zertifikathandel (Einschränkung: Doppelvermarktungsverbot des 

Vermarkters) 
 Ausnutzung negativer Börsenpreise für Strom  Aber: Negativpreise am Strom-

markt erlauben so wenige Betriebsstunden, dass sich Investitionen in Elektrolyseur 
nicht lohnen (Mindestlaufzeit von über 4.000 Stunden jährlich notwendig) 

 Grüne Prozesswärme abführen  Nahwärme-Verkauf 
 Verkauf/Verwertung des Sauerstoffs aus der Elektrolyse  Glas- oder Metallverar-

beitung (Nischenmarkt) 
 Marktbedarf an Erneuerbaren Gasen wird aufgrund steigenden Bedarfs des Kraft-

stoffsektors und EEG-Pull (Biomethan-Bedarf bei hochflexibler KWK) steigen 
 Regionalität, Versorgungssicherheit und Preisstabilität kann eingepreist werden 
 Preis für Biomethan im Verkehrssektor aktuell: ca. 30 ct/kWh, perspektivisch in 2-3 

Jahren: 18-19 ct/kWh 
 Probleme / Hemmnisse 

o Ohne CO2-Zertifikate schwierig für Biokraftstoffquotenhandel 
o Zu geringe Zahlungsbereitschaft  Neue Erkenntnis: Ergebnisse der Choice-

Experimente und Kosten-Simulationen deuten darauf hin, dass Zahlungsbe-
reitschaften für Mischprodukte (bspw. 10 % SNG, 90 % Erdgas) ausreichen 

o Rechtlicher Status des synthetischen Methans ist anders als beim Biomethan 
o Zu geringe Nachfrage aus der Mineralölwirtschaft 
o Lohnt sich nur bei hoher Auslastung und günstigem EE-Strom. 
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Abbildung 9.9: Business Model Canvas „Methanisierung mit grünem Wasserstoff und 
CO2 aus dem Biogassektor“ 
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Weitere Ergebnisse aus den Expertenworkshops 
 Deutlicher Anstieg der Anfragen zur Umrüstung von Vor-Ort-Verstromungs-

Bestands-Biogasanlagen hin zu Biogasaufbereitung und Netzeinspeisung. 
 Neuprojekte: v.a. große Projekte auf Basis von Wirtschaftsdünger, Biogaseinspei-

sung mit dem Zielmarkt „Kraftstoff“ 
 Politische Anreize sind aktuell unklar  sehr gute Erlössituation bei Biogas-Vor-

Ort-Verstromung versus Biomethan-Einspeisung. 
 Politisches Signal: Verhältnismäßig teures SNG ist nicht für den Wärmemarkt be-

stimmt, sondern für nicht-elektrisierbare Industriesegmente 
 EU-Ebene:  

o Im Rahmen von REPowerEU sollen Bürokratie-Hürden auf europäischer Ebene 
abgebaut werden 

o Hürden bei H2-Importen: Aktuelle Definition von grünem Wasserstoff und 
Angebot passen noch nicht zusammen  es könnte das Molekül Wasserstoff 
physisch, nicht aber die grüne Eigenschaft des Wasserstoffs importiert wer-
den; Überarbeitung des Union Agreements dringend erwünscht 

o Unklar, ob beim H2-Import nationale Behörden EU-Zertifikate überhaupt 
übernehmen und auf nationale Klimaschutzverpflichtungen anrechnen kön-
nen 

 
Das Geschäftsmodell „Methanisierung mit grünem Wasserstoff und CO2 aus dem Bio-
gassektor“ wurde noch nicht realisiert, da es bisher nicht wirtschaftlich ist. Die Ergeb-
nisse dieser Studie zeigen auf, in welchen Märkten das SNG bereits heute vermarktet 
werden kann und wie die Zahlungsbereitschaften im Warenmarkt für Privatkunden 
aussehen.  
  
 
9.4.3 Bewertung der Geschäftsmodelle unter Berücksichtigung rechtlicher 
und genehmigungsrechtlicher Aspekte in Abhängigkeit von den anvisierten 
Absatz- und Zielmärkten, Berücksichtigung des regulatorischeren Rahmens. 
(PFI) 

Zunächst gilt es die genehmigungsrechtlichen Aspekte bei der Anbindung einer PtG-
Anlage an existierende Biogasanlagen zu betrachten. Die Genehmigungsverfahren von 
Methanisierungsanlagen (MA) und / oder PtG-Anlagen sind bundeseinheitlich zum 
jetzigen Zeitpunkt noch nicht spezifisch geregelt und werden als Einzelfallbetrachtung 
von den jeweiligen Behörden z.T. unterschiedlich behandelt. Es ist davon auszugehen, 
dass es in den folgenden Jahren noch Anpassungen im Genehmigungsrecht geben 
wird. Die bisher ausführlichste Zusammenstellung des aktuellen Standes im Genehmi-
gungsrecht von PtG-Anlagen wurde von einem Konsortium unter Führung des DVGW 
im Rahmen des Forschungsprojektes Portal Green aufgestellt. Als Ergebnis ist der Ge-
nehmigungsrechtliche Leitfaden für PtG-Anlagen (Band 1 und Band 2) entstanden, der 
auch mit mehreren Planungsbehörden abgestimmt wurde und die verschiedenen Wege 
im Genehmigungsrecht am umfangreichsten aufzeigt. In Band 2 wurden mehrere Ge-
nehmigungsprozesse an einer Referenzanlage durchgespielt, wobei einzelne Verfah-
rensschritte grundsätzlich Ermessungssache der jeweils zuständigen Behörden sind. 
(Portal Green, 2020) 
 
Nachfolgend wird vor allem Genehmigung, Planung, Bau und Betrieb von Methanisie-
rungsanlagen an Biogasanlagen betrachtet. Hier greift für die Planung, den Bau und 
Betrieb das DVGW-Regelwerk. Bei Errichtung im Geltungsbereich oder auf Betriebsge-
lände von anderen Anlagenarten (Kläranlagen, Raffinerien, Kraftwerken, Häfen oder 
Eisenbahnverkehrsunternehmen / EVU) gelten z.T. jeweils andere Regelwerke, insbe-
sondere für Schnittstellen und die Einbindung in Bestandsanlagen. Zur einheitlichen 
Bestimmung von Systemgrößen, Anlagenparametern und Systemgrenzen der Methani-
sierungsanlage ist die Richtlinie VDI 4635 (Powert-to-X Methanisierung) hinzuzuziehen. 
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Diese betrachtet sowohl die biologische als auch die chemische Methanisierung und 
legt, zur besseren Vergleichbarkeit, unabhängig vom Aufstellungsort einheitliche Para-
meter, Bezeichnungen und Abkürzungen fest.  
Die Genehmigung von Methanisierungsanlagen unterliegt, nach jetzigem Stand, jedoch 
bundesweit immer zumindest der 4. BImSchV. Somit ist ein immissionsschutzrechtliches 
Genehmigungsverfahren und ggf. auch ein Planfeststellungsverfahren (PFV) durchzu-
führen. Das PFV schließt jedoch das BImSch-Verfahren mit ein (siehe PtG-Leitfaden 
Band 1 Kap. 2). Grundsätzlich ist immer zu prüfen, ob die Pflicht besteht, eine Umwelt-
verträglichkeitsprüfung (UVP) durchzuführen. Bei Erreichen bestimmter Drücke, kann 
zudem eine Anzeigepflicht nach Gashochdruckleitungsverordnung bestehen.  
Biogasanlagen sind grundsätzlich nach Nr. 1.15 der 4. BImSchV Anhang 1 zu genehmi-
gen (4. BImSchV Anhang 1 Nr. 1.15, 2013), zugehörige Gasaufbereitungsanlagen wie 
z.B. Druckwasser- oder Aminwäschen nach Nr. 1.16 (4. BImSchV Anhang 1 Nr. 1.16, 
2013). Für Methanisierungsanlagen, die an Biogasanlagen errichtet werden, besteht die 
Möglichkeit, die Methanisierungsanlage ebenfalls als Anlage Nr. 1.16 genehmigen zu 
lassen. Für die technische Planung, die Errichtung und Prüfung der Anlage kann somit 
die DVGW G 265-1 herangezogen werden (DVGW 2014), für den Betrieb die DVGW G 
265-2 (DVGW 2021). Diese Richtlinien betrachten ebenfalls die Einspeiseanlage ins 
Gasnetz (BGEA), was die Planung und Abnahmen wesentlich vereinfacht, da die Anla-
gen zusammen mit der (i.d.R.) bestehenden BGA als vor- und nachgeschaltete Anlagen 
zusammenbetrachtet werden. Sollte (zusätzlich) die Einspeisung von Wasserstoff ins 
Gasnetz geplant sein, ist die DVGW G 265-3 ergänzend zu berücksichtigen (DVGW 
2022).  
 
Grundsätzlich sind neben Anlagenteilen, die zum Betrieb notwendig sind (Anlagen-
kern), die Nebeneinrichtungen (Nebenanlagen) zu bestimmen, die in einem räumlichen 
und betrieblichen Zusammenhang stehen. Aus genehmigungsrechtlicher Sicht stellt der 
Elektrolyseur die größte Hürde dar. Ob dieser als Nebenanalage genehmigt werden 
kann, ist grundsätzlich eine Ermessungsentscheidung der zuständigen Behörde. Wenn 
jedoch vom Elektrolyseur die Voraussetzungen für eine Nebeneinrichtung (räumlicher & 
betriebstechnischer Zusammenhang, Versorgung anderer Anlagen wie z.B. Tankstelle, 
Betreiberidentität, selbstständige Funktion, etc.) nicht erfüllt werden, ist eine Genehmi-
gung als solche nicht möglich. In diesem Fall muss der Elektrolyseur als selbstständige 
Anlage betrachtet und genehmigt werden. Dies geschieht nach bisheriger Behörden-
praxis immer nach 4. BImSchV Anhang 1 als Anlage im Kap. 4.1, Nr. 12 (4. BImSchV 
Anhang 1 Nr. 4.1.12, 2013). Dort sind keine Mengenschwellen festgelegt, man befin-
det sich unabhängig der Anlagengröße immer in der Verfahrensart G, was ein förmli-
ches Genehmigungsverfahren mit Öffentlichkeitsbeteiligung (ÖB) bedeutet sowie eine 
Einstufung als Industrieemissionsanlage (IE-Anlage) zur Folge hat. Dies zieht einen er-
heblichen Genehmigungsaufwand nach sich und ist rechtlich aktuell nicht unumstrit-
ten. Allerdings gibt es nach jetzigem Kenntnisstand keine alternativen Verfahrensarten.  
Bei Errichtung der Methanisierungsanlage im Betriebsbereich einer bestehenden Anlage 
(z.B. Biogasanlage) sind die Mengenschwellen für Stoffe aus Anhang 1 der 12. BIm-
SchV zu prüfen (12. BImSchV, 2020). Sobald diese Schwellenwerte überschritten wer-
den, wird der gesamte Betriebsbereich, inkl. der Bestandsanlage, zum Störfallbetrieb 
und muss zusätzlich ein ergänzendes Verfahren durchlaufen.   
 
Zur Entwicklung und Bewertung von Geschäftsmodellen wurde eine juristische Prüfung 
durch die Anwaltskanzlei Noerr LLP (Berlin) zu den rechtlichen Rahmenbedingungen 
zur Umwandlung von Strom zu Gas und mit der anschließenden Gasnutzung in Hin-
blick auf die Reduktion von sonst anfallenden Umlagen (z. B. EEG, KWK, Offshore), 
Netzentgelten und Steuern vorgenommen und im Projektverlauf bis Mitte 2022 fortge-
schrieben. Dies stellt jedoch nur einen Zwischenstand dar, da in der Gesetzgebung 
fortlaufend Anpassungen vorgenommen werden (der Wegfall der EEG-Umlage durch 
die Novelle EEG 2023 wurde bereits berücksichtigt). Die wesentlichen rechtlichen Rah-
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menbedingungen auf Basis dieser juristischen Prüfung werden nachfolgend zusam-
mengefasst: 
 Befreiung von der Stromsteuer gemäß §9a Abs. 1, Nr. 1, i. V. m. § 2 Nr. 2a, 3 und 

4 StromStG gilt auch für kommunale Eigenbetriebe, die auf Grundlage der Eigen-
betriebsgesetze oder Eigenbetriebsverordnungen der Länder geführt werden. Op-
tional kann ein Dienstleister für Stromein- und -verkauf sowie Wasserstoff-, Sauer-
stoff- und Wärmebereitstellung eingesetzt werden. 

 Vollständige Netzentgeltbefreiung gemäß § 118 Abs. 6 EnWG (befristet auf 20 
Jahre, dieser Zeitraum entspricht dem Betrachtungszeitraum der Wirtschaftlich-
keitsbetrachtung) 

 Weitestgehende Befreiung von der Offshore-Umlage (§ 17 f Abs. 5 EnWG) 
(„Letztverbrauchergruppe C“: Stromkunden des produzierenden Gewerbes, die 
mehr als 1.000.000 kWh/a verbrauchen und deren Stromkosten entsprechend 
dem Testat eines Wirtschaftsprüfers im vorangegangenen Kalenderjahr 4% des 
Umsatzes gemäß § 277 HGB übersteigen, zahlen für den über 1.000.000 kWh 
hinausgehend verbrauchten Strom statt 0,250 ct/kWh lediglich 0,024 ct/kWh) 

 Entfall der Konzessionsabgabe gemäß §2 Abs. 4 KAV, da der Durchschnittspreis 
beim Strombezug im Kalenderjahr je Kilowattstunde unter dem Durchschnittserlös 
je Kilowattstunde aus der Lieferung von Strom an alle Sondervertragskunden liegt 

 Speichergas kann in Verbindung mit § 79a EEG (Regionalnachweise) aus 
Grünstrom erzeugt werden, der im Wege der sonstigen Direktvermarktung durchs 
Netz geleitet wird. Als Nachweis für die Grünstromeigenschaft des eingesetzten 
Stroms genügt ein Herkunfts- oder Regionalnachweis nicht, sondern es muss eine 
viertelstundengenaue Bilanzierung die Gleichzeitigkeit von Einspeisung und Ent-
nahme des Grünstroms belegen (keine Jahresbilanzierung) 

 Der Einsatz von Speichergas (auf der Grundlage von Wind- oder Solarstrom) für 
die Wärmeerzeugung führt nicht zu einer Senkung des Jahres-
Primärenergiebedarfs gemäß DIN V 18599-1:2011-12 und ist folglich nicht als Er-
satzmaßnahme geeignet.  

 Synthetisches Methan aus Strom aus erneuerbaren Energien nicht-biogenen Ur-
sprungs kann als Kraftstoff nicht-biogenen Ursprungs im Sinne des § 3 der 37. 
BImSchV eingestuft werden. Als Nachweis des Einsatzes von Strom aus erneuerba-
ren Energien nicht-biogenen Ursprungs genügen einfache Kaufverträge und Erklä-
rungen, so dass es eines Nachweises über einen Regionalnachweis bedarf.  

 
 
9.4.4 Vermarktungsstrategien für regenerative Gase, Produktpolitik und 
Kommunikationspolitik (HfWU) 

Die zuvor berichteten Ergebnisse insbesondere aus Kapitel 8 haben verdeutlicht, dass 
der Markt für erneuerbare Gase aktuell stark von Unwissenheit geprägt ist, sowohl im 
Privatkunden- als auch im Unternehmenssegment. Diese Unwissenheit ist im Bereich 
von SNG deutlich stärker ausgeprägt als im Biomethan-Segment. Bekanntheit bzw. 
Kenntnisse über erneuerbare Gase sind allerdings zentral für positive Bewertungen und 
höhere Zahlungsbereitschaften. Höhere Preise, die aufgrund höherer Gestehungskos-
ten anfallen, können hingegen abschreckend auf private und institutionelle Abnehmer 
wirken.  
Aus diesen Erkenntnissen ergeben sich diverse Implikationen im Hinblick auf Vermark-
tungsstrategien, Produkt- und Kommunikationspolitik. 
 
Empfehlungen für Anbieter: 
 Cross-Selling: 

Marketing-Maßnahmen könnten sich gezielt an Personen richten, die bereits er-
neuerbaren Strom beziehen. Wie die Ergebnisse aus Kapitel 8.2 verdeutlichen, 
spielt für diese KonsumentInnen-Gruppe der Preis eine weniger zentrale Rolle. 
Dies deutet auf Möglichkeiten für Cross-Selling hin, da die meisten Anbieter so-
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wohl Strom- als auch Gastarife anbieten und bestehende StromkundInnen eine 
vielversprechende Zielgruppe sein könnten: Innerhalb der Gruppe der Ökostrom-
kundInnen bspw. insbesondere diejenigen, die bereits über Biomethan Bescheid 
wissen.   

 Storytelling als Marketing-Instrument: 
Energie im Allgemeinen und entsprechend auch erneuerbare Gas-Produkte wer-
den zumeist nicht wahrnehmbar konsumiert und verbraucht – die Nutzung von 
Strom, Gas oder Kraftstoff geschieht nicht sichtbar für andere. Dementsprechend 
haben KonsumentInnen keine bzw. nur sehr eingeschränkte Möglichkeiten, mit 
diesen Produkten ihre „grüne“ Identität auszudrücken. Hanimann et al. (2015) 
berichten bspw. über die begrenzte Wirkung von Willkommensgeschenken für 
Öko-StromkundInnen. In diesem Zusammenhang wurden mit Türschildern, Auf-
klebern oder Regenschirmen eher konventionelle Maßnahmen diskutiert. Eine viel-
versprechende Alternative oder Ergänzung kann das sog. Storytelling darstellen 
(Rilling und Herbes 2022): Erneuerbare Gas-Produkte eignen sich besonders gut 
für die verschiedenen Spielarten von Storytelling. An erster Stelle steht die "Hel-
den“-Geschichte, in der eine Person, hier ein Unternehmen, zum Kampf gegen 
den Klimawandel beiträgt. Dieses Genre könnte von Stadtwerken und Energiege-
nossenschaften genutzt werden, um das Engagement für ihre Produkte nicht nur 
als Beitrag „zum Kampf“ gegen die globale Erwärmung, sondern auch „zum 
Kampf“ gegen große Energiekonzerne zu positionieren. Die "Helden"-Geschichte 
würde auch zur besonderen Rolle des Anbieters, die in Kapitel 8.1 genannt wur-
de, passen: Einige Befragte messen dem Anbieter mehr Bedeutung zu als dem ei-
gentlichen Produkt. 

 Feste Anteile erneuerbarer Gase im Portfolio: 
Anbieter von erneuerbarem Gas müssen mit einer hohen Preissensibilität von Kon-
sumentInnen umgehen (siehe Kapitel 9.3). Dies wird durch sog. "Klimagas"-
Produkte erschwert, bei denen es sich um reine Erdgas-Produkte handelt, für die 
aber CO2-Kompensationszahlungen geleistet werden. Diese sind im Vergleich zu 
Biomethan und SNG deutlich günstiger. Um dieses Problem anzugehen, wurde im 
Rahmen der ExpertInnen-Workshops vorgeschlagen, dass Gas-Anbieter einen fes-
ten Anteil an erneuerbaren Gasen für alle ihre Kunden in ihre Produkte aufneh-
men. Dies würde den Preisaufschlag für alle Kunden abmildern und könnte explizit 
im Marketing und beim Storytelling genutzt werden. Angesichts des erwarteten 
mittel- und langfristigen Preisrückgangs für erneuerbare Gase setzen sich einige 
Branchenvertreter (wie bspw. die World Biogas Association 2021) bereits für eine 
solche Quotenlösung auf europäischer Ebene ein. 

 Erneuerbares Gas als Standard-Produkt 
Eine weniger zwingende Lösung wäre es, ein Produkt mit einem Anteil an erneu-
erbarem Gas zum Standard-Produkt zu machen, d.h. mit Nudging zu arbeiten. 
Beim Nudging handelt es sich um subtile „Anstöße“ um Verhaltensänderungen 
herbeizuführen (bspw. das strategische Positionieren von gesunden Nahrungsmit-
teln in Griffweite). Bei entsprechenden Gas-Tarifen würde dies den Verbrauchern 
die Wahl lassen, aber die Entscheidungsstruktur zugunsten erneuerbarer Gase be-
einflussen (Kaiser et al. 2020 und Chassot et al. 2017).  

 „Verdünnung“ von höheren Gestehungskosten 
Die Teilnutzenbewertungen in Kapitel 8.2.2 sowie die hohe Preissensibilität (siehe 
Kapitel 9.3) verdeutlichen die Vorteile, die im Angebot von Tarifen mit einem ge-
ringen Anteil erneuerbarer Gase liegen: So können höhere Gestehungskosten 
„verdünnt“ werden, was im Hinblick auf den Kostentreiber der Gas-Beschaffung 
als auch im Hinblick auf den Endkunden-Preis bzw. deren Präferenzen sinnvoll ist: 
Ein niedriger Anteil erneuerbarer Gase trägt dazu bei, die Endkundenpreise auf ei-
nem angemessenen/tolerierten Niveau zu halten. 

 
Empfehlungen für Politik: 
 CO2-Bepreisung fossiler Gas-Produkte 
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Eine angemessene Einpreisung negativer Externalitäten fossiler Gas-Produkte wür-
de die Preisdifferenz zwischen erneuerbaren und fossilen Produkten deutlich redu-
zieren. In diesem Zusammenhang wurde während der ExpertInnen-Workshops 
mehrfach auf einen angemessenen CO2-Preis verwiesen. 

 
Empfehlungen für Anbieter und Politik:  
 Kommunikations- und Informationskampagnen: 

Um Unwissenheit und Unbekanntheit von erneuerbaren Gasen abzubauen, kann 
und sollte zielgerichtete Kommunikation und Informationsbereitstellung erfolgen. 
Im Hinblick auf PrivatkundInnen kann dies die eigene Evaluation von erneuerbaren 
Gasen für die eigene Verwendung (bspw. in der heimischen Heizung) positiv be-
einflussen. Gleichzeitig können so externe Pushes bspw. im Hinblick auf Unter-
nehmen gefördert, Unwissenheit bei unternehmerischen EntscheidungsträgerIn-
nen abgebaut und die Rolle von Meinungsführern (bspw. unternehmerische Vor-
bilder) gestärkt werden.  
Innerhalb von Unternehmen und Organisationen können interne Barrieren abge-
baut und interne Auslöser für den Einsatz erneuerbarer Gase, bspw. durch ein Ad-
ressieren der unternehmerischen Verantwortung, gefördert werden. Es können 
außerdem Selbstidentitäten und Narrative zielgerichtet angesprochen werden 
(bspw. durch Bestärken der unternehmerischen Vorreiterrolle). Kommunikations-
maßnahmen können außerdem explizit Unterschiede zwischen formeller und in-
formeller Entscheidungsmacht berücksichtigen, indem bspw. gezielt zuarbeitende 
und vorbereitende Personen im Entscheidungsprozess adressiert werden.  
Im Hinblick auf Unternehmen aber auch im Hinblick auf Privatpersonen sollte die 
technische Kompatibilität zu bestehenden erdgasbasierten Anlagen und Techno-
logien betont werden, indem verdeutlicht wird, dass keinerlei technische Anpas-
sungen notwendig sind. Selbiges gilt für die Versorgungssicherheit – erneuerbare 
Gase benötigen kein eigenes Netz, sondern können über Massenbilanz im beste-
henden Erdgasnetz verteilt werden. 

 Labeling: 
Wie in Kapitel 8 gezeigt werden konnte, herrscht im Markt für erneuerbare Gase 
viel Unsicherheit seitens der KonsumentInnen. Eine offensichtlich relevante Strate-
gie zur Unsicherheits-Reduktion scheint die Berücksichtigung bzw. Bewertung von 
Labels im Entscheidungsprozess zu sein: Dies wird durch deren Relevanz im Kapitel 
8.2 verdeutlicht. Die Investition in mehrere Labels scheint dementsprechend eine 
vielversprechende Strategie zu sein (selbstverständlich nicht die Nutzung eines 
Fake-Labels). Die Aufklärung der KonsumentInnen über die Bedeutung der Labels 
ist aber sicherlich auch notwendig, insbesondere für jene Unternehmen, die die 
strengen Anforderungen des GSL-Standards erfüllen. 
In diesem Zusammenhang könnte auch ein standardisiertes staatliches Label-
System mit einer Abstufung der Umweltanforderungen eine Abwä-
gung/Entscheidung von KonsumentInnen unterstützen. Eine Standardisierung von 
Labels wurde bereits in der Vergangenheit vorgeschlagen/gefordert (bspw. von Li 
und van't Veld 2015 oder Draper et al. 2013). 

 
Viele der hier getätigten Ableitungen und Empfehlungen basieren auf Daten, die vor 
dem Krieg in der Ukraine und der damit verbundenen Energiekrise erhoben wurden. 
Die volatilen Energiemärkte und sich ändernde politische Rahmenbedingungen wirken 
sich mit Sicherheit auf Angebot und Nachfrage von/nach erneuerbaren Gasen aus und 
müssen entsprechend berücksichtigt werden.  
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9.4.5 Gesamtbewertung der Ergebnisse mit Zeithorizont (alle) 

In diesem Kapitel werden die relevantesten Teilmärkte für die Vermarktung regenerati-
ver Gase beschrieben und qualitativ bewertet sowie Handlungsempfehlungen für die 
Politik abgeleitet. 

9.4.5.1 Priorisierung der Teilmärkte 

Auf Basis der Ergebnisse der Arbeiten in den vorherigen Kapiteln konnten der Privat-
kunden-Wärmemarkt und der (Schwerlast-)Verkehr für einen kurzfristigen bis mittelfris-
tigen Absatz von SNG herausgestellt werden sowie Biomethan-KWK-Anlagen im 
Strommarkt. 
 
Zielmarkt Wärmemarkt für Privatkunden (Haushalte) 
Es gibt momentan zwei wesentliche Einflussfaktoren zum ungekoppelten Einsatz von 
grünem Methan im Wärmemarkt in Deutschland: 
1. Der Wettbewerb von in Deutschland erzeugtem Biomethan und SNG mit Biome-

than-Zertifikaten aus dem Ausland. 
2. Die polische Rahmenbedingungen zum „Verbot von Gasheizungen“ versus Kam-

pagne zum „Einsatz von Biomethan und SNG zur Erfüllung der EE-
Wärmeverpflichtung“. 

 
Der Markt für erneuerbare Gase für die Wärmeerzeugung für Haushalte kann durch 
den Einsatz erneuerbarer Gase als Mischprodukt mit Erdgas erschlossen werden. Durch 
den Einsatz von erneuerbaren Gasen im Mischprodukt in bestehende Heizungen im 
Haushalt ist die Vermarktung bereits kurzfristig möglich. Die Ergebnisse aus den 
Choice-Experimenten (siehe Kapitel 9.3) zeigen ferner, dass Haushaltskunden bereit 
sind, für erneuerbare Gase im Mischprodukt (bis 10 % erneuerbare Gase) so viel mehr 
zu zahlen, dass dieser Verwertungspfad wirtschaftlich sein kann.  
 
Aktuell beträgt der Gasverbrauch für die Wärmebereitstellung in Haushalten 280 TWh 
pro Jahr. Die Verwertung von Biomethan im Wärmemarkt für Haushaltskunden liegt 
bei etwa 0,6 TWh pro Jahr, bzw. bei insgesamt 4,8 TWh inkl. Biomethan-KWK, sodass 
noch großes Absatzpotenzial besteht, erneuerbare Gase in den Wärmemarkt zu brin-
gen. Wenn von einem Beimischungsanteil von 10 % ausgegangen wird, ergibt sich ein 
theoretisches Potenzial von aktuell 28 TWh. Dies kann durch SNG auf Basis von Biogas 
als CO2-Quellen gedeckt werden und entspricht etwa 50 % des Potenzials für die Er-
zeugung von SNG. 
 
Die Energie- und Klimabeschlüsse des Koalitionsausschusses der Bundesregierung vom 
29.03.2023 sehen vor, dass ab 2024 möglichst jede neue Heizung mit mindestens 65 
% erneuerbaren Energien betrieben werden soll. Dies schließt jedoch nicht nur Wär-
mepumpen ein, sondern auch Energiequellen wie grünen Wasserstoff oder Biomasse, 
was wiederum ein Potenzial für den Einsatz erneuerbarer Gase im Wärmemarkt bietet. 
Dabei ist zu überlegen, wie diese 65 % umgesetzt werden können. 
 
Um das Potenzial für erneuerbare Gase zu heben und die erneuerbaren Gase dem Pri-
vatkunden zugänglich zu machen, ist es nötig, dass Gasanbieter auch entsprechende 
Tarife anbieten. Diese Tarife müssen so ausgestaltet sein, dass sie mit ihrem Anteil an 
erneuerbaren Gasen auf den Absatzmarkt angepasst sind.  
 
Zielmarkt Verkehrssektor 
Kurz- bis mittelfristig ist auch der Verkehrssektor als Zielmarkt interessant. Dabei geht 
es nicht primär um den Individualverkehr, sondern zukünftig verstärkt um den Einsatz 
von Bio-LNG im Schwerlast-Verkehr.  
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Die aktuell zugelassenen CNG-PKWs stellen für Biomethan (und SNG) bereits einen 
relevanten Absatzmarkt dar. Allerdings ist keine große Steigerung der Fahrzeugzahlen 
mehr zu erwarten, da die Anzahl der Neuzulassungen in den letzten Jahren nur gering 
ausfielen und die Gesamtanzahl der CNG-Fahrzeuge deswegen auch nur leicht gestie-
gen ist. Außerdem ist nicht zu erwarten, dass die Erdgastankstelleninfrastruktur we-
sentlich weiter ausgebaut wird. In den letzten Jahren war sogar ein rückläufiger Trend 
erkennbar: Waren es im Jahr 2016 noch 905 Tankstellen, ist diese Zahl im Jahr 2021 
auf 846, bzw. 793 im Jahr 2022 gefallen (Statista 2022-b).  
 
Mittelfristig besteht auf dem deutschen Markt ein Bedarf für erneuerbare methanhalti-
ge Gase von ca. 4 bis 5 TWh/a im Verkehrssektor, maßgeblich getrieben durch den 
Aufbau einer LNG-Infrastruktur sowie von Fahrzeugflotten. 
 
Zielmarkt Stromsektor 
In Biomethan-KWK-Bestandsanlagen besteht aktuell ein Biomethanbedarf von ca. 8,5 
TWh/a, der sich bis zum Jahr 2030 auf ca. 6 TWh reduzieren könnte. Eine weiter Rolle 
bekommt Biomethan beim Aufbau von hochflexiblen Biomethan-KWK-Anlagen. Allein 
aus diesen neuen flexibel betriebenen Biomethan-BHKWs ergibt sich ein Biomethanbe-
darf bis 2028 von ca. 9 TWh/a.  
Mittelfristig könnte daher im Jahr 2030 ein Biomethanbedarf für KWK-Anlagen von ca. 
15 TWh bestehen. 
 
Ausblick 
Langfristig wird Methan vor allem in den Bereichen eingesetzt werden, bei denen eine 
Elektrifizierung oder der Einsatz von Wasserstoff nicht möglich sind. Dies ist zum Bei-
spiel als Rohstoff in der stofflichen Nutzung der Fall, wenn für die Prozesse eine Koh-
lenstoffquelle benötigt wird. In anderen Bereichen wird sich der Industriesektor mittel- 
bis langfristig umstellen und wo es möglich ist, direkt Strom oder Wasserstoff einset-
zen, weil dies preisgünstiger sein wird.   
 
Bezüglich des Einsatzes von Methan und erneuerbaren methanhaltigen Gasen für die 
Verstromung ist zu berücksichtigen, dass es eine bestehende Erdgas-Infrastruktur gibt, 
die nicht nur das Gasnetz zur Verteilung, sondern auch die bereits heute einsatzfähigen 
und verfügbaren Gaskraftwerke beinhaltet, wohingegen eine Umstellung auf Wasser-
stoff inklusive Aufbau eines Wasserstoffkraftwerksparks nicht kurzfristig zu realisieren 
ist. 
 
Der Markt für SNG, bzw. die Methanisierung wird derzeit eher in kleineren Nischenan-
wendungen erwartet, primär dort wo sie einen Vorteil gegenüber der reinen Elektrolyse 
haben, z.B. als Speichermedium, zur Deckung des Bedarfs an Methan als Rohstoff und 
für den Bedarf an flexiblen Lösungen im Stromnetz.  
Das bedeutet, dass Methan mittelfristig weiterhin eine Rolle bei der stofflichen Nutzung 
und als Speicherenergie spielen wird. Vor allem der Einsatz in Form von Speicherener-
gie hängt jedoch von den politischen Rahmenbedingungen ab. Wenn der BGA-Bestand 
mittelfristig gehalten werden soll, müssen die politischen Rahmenbedingungen auch 
die zukünftigen Einsatzoptionen von erneuerbaren Gasen ermöglichen bzw. offenhal-
ten. 
 
Die verfügbaren Märkte, die für einen kurzfristigen Einsatz von erneuerbaren methan-
haltigen Gasen geeignet sind, bieten die Möglichkeit, dass erste Methanisierungsanla-
gen gebaut werden, um den Markteinstieg und später eine Skalierung zu erreichen.   
 
Die Potenziale für die Erzeugung von SNG auf Basis von Biogas als CO2-Quelle liegen 
bei ca. 40 TWh im Jahr aus Biogasanlagen und weiteren ca. 9 TWh im Jahr aus Bio-
gasaufbereitungsanlagen. 
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9.4.5.2 Handlungsempfehlungen  

Die ExpertInnen können an dieser Stelle nicht bewerten, welche Rolle Methan langfris-
tig im Energiesystem einnehmen wird oder ob Wasserstoff eine deutlich zentralere 
Rolle zukommen wird. Allerdings hat Methan einige Vorteile und es gibt gute Argu-
mente für den weiteren Einsatz von erneuerbarem Methan. 
 
Aktuell nimmt Wasserstoff als Energieträger eine prominente Rolle im Rahmen der 
Energiesystemtransformation ein. Die Überlegungen reichen dabei von einer signifikan-
ten Substitution von Methan durch Wasserstoff bis hin zu einer vollständigen Umstel-
lung auf eine Wasserstoff-Gasinfrastruktur. In einem solchen Fall bliebe die grundsätzli-
che Frage, wie lange der Energieträger Methan im Energiesystem verbleiben wird und 
die jetzige Erdgasinfrastruktur in der Form weiterbetrieben werden soll und kann. Auch 
das kann an dieser Stelle nicht abschließend bewertet werden. Ein essenzieller Vorteil in 
Bezug auf den Verbleib des Energieträgers Methan im Energiesystem ist der daraus 
resultierende Beitrag zur Diversifizierung von Art und Herkunft der Energieträger im 
Energiesystem. In Deutschland produziertes Biomethan sowie SNG tragen jeweils zur 
Versorgungssicherheit und damit zur Resilienzsteigerung des Energiesystems bei. 
 
Argumente für den Einsatz von Methan und erneuerbare methanreiche Gase (SNG, 
Biomethan) 
Für Biomethan und SNG aus der Methanisierung besteht praktisch keine Beschränkung 
für die Einspeisung in das Erdgasnetz, wodurch die bestehende Infrastruktur genutzt 
werden kann und im Vergleich zur Wasserstoffnutzung deutlich weniger Investitionen 
in infrastrukturelle Maßnahmen erforderlich sind. Dies ermöglicht es auch, dass PtG 
beim Einsatz der Elektrolyse zur Wasserstofferzeugung und der anschließenden Metha-
nisierung ein Gas erzeugt, das in der Erdgasinfrastruktur transportiert und gespeichert 
werden kann und somit als Langzeitspeicher sowie für Flexibilitäts- und Ausgleichsopti-
onen für das Stromnetz geeignet ist. 
Biomethan und SNG sind in allen für Erdgas etablierten Prozessen einsetzbar. Dies um-
fasst vor allem den bestehenden Erdgaskraftwerkspark, der eine wichtige Rolle für die 
Systemstabilität im Stromsystem einnimmt.  
 
Für die Methanisierung wird CO2 benötigt. Die Kombination mit Biogasanlagen als 
erneuerbare CO2-Quelle bietet sich nicht nur an, um ein nachhaltiges, erneuerbares 
Erdgassubstitut herzustellen, sondern bietet die Möglichkeit den heutigen Bestand der 
Biogas- und Biomethananlagen auch in Zukunft weiter zu nutzen. Biogasanlagen, ins-
besondere mit Biogasaufbereitung, sind als CO2-Quelle prädestiniert. Die Ergebnisse 
dieser Studie haben sowohl das Potenzial als auch die technischen und wirtschaftlichen 
Einsatzmöglichkeiten aufgezeigt. Ob dies geschieht, hängt allerdings ganz wesentlich 
von der politischen Bewertung von Biogasanlagen ab, die heute überwiegend mit 
nachwachsenden Rohstoffen betrieben werden.   
 
Bei der SNG-Produktion fällt aufgrund der Methanisierung gegenüber der Wasserstoff-
produktion ein weiterer Prozessschritt an, der zu einer Wirkungsgradreduktion führt. 
Allerdings fallen durch die Nutzung der vorhandenen Infrastruktur keine Verluste, wie 
z.B. bei der Verflüssigung von Wasserstoff, an. 
 
Ein weiteres wichtiges Argument, das für den Einsatz von erneuerbaren Gasen spricht, 
ist, dass lokal produziertes Biomethan und SNG zur Versorgungssicherheit beitragen 
und die Importabhängigkeit von Methan reduzieren können. Dass die Abhängigkeit 
Deutschlands von Gasimporten kritisch ist, hat sich durch die Auswirkungen des Kriegs 
in der Ukraine gezeigt. Neben den Problemen bei der Gasversorgung, hat die Inflation 
dazu geführt, dass die Energiepreise sehr stark angestiegen sind. 
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Der aktuell von der Bundesregierung verkündete Ausbauplan für erneuerbare Energien 
mit höheren Ausbauzielen im EEG 2023 (bis 2030: Wind offshore 30 GW, Wind onsho-
re 115 GW, PV 215 GW) wird zu einem beschleunigten Ausbau der erneuerbaren 
Energien führen (u.a. 8 GW Wind pro Jahr). Um diese ins Stromnetz zu integrieren, 
wird es zu einem großen Speicherbedarf kommen. Hierzu werden Speichertechnolo-
gien nötig, die eine große Menge Strom über einen langen Zeitraum speichern können. 
Dies beinhaltet sowohl die Einspeisung als auch die Rückverstromung in Kraftwerken. 
Diese Möglichkeit bietet die Erzeugung von SNG mittels Elektrolyse und Methanisie-
rung, der Speicherung im Erdgasnetz und die Rückverstromung mit bestehenden Erd-
gaskraftwerken. Die Speicherfunktion würde auch durch Wasserstoff möglich sein. 
Allerding ist dafür, im Gegensatz zu Erdgas, noch keine Infrastruktur vorhanden. Die 
Wasserstoffinfrastruktur benötigt nicht nur Pipelines und Speicherkapazitäten, sondern 
auch einen entsprechenden Wasserstoffkraftwerkspark. Der kurzfristige Aufbau dieser 
H2-Infrastruktur kann mindestens als ambitioniert betrachtet werden. 
 
Dem hohen Preis für SNG steht seine Einsatzmöglichkeit zur Speicherung, Flexibilisie-
rung und zur Erhöhung der Versorgungssicherheit gegenüber. Das auf Basis von er-
neuerbarem Strom und CO2 aus Biogasanlagen erzeugte SNG ist klimaneutral und 
führt zur Einsparung von CO2-Emissionen. Unter Berücksichtigung der Preise für CO2-
Zertifikate kann das SNG wirtschaftlicher gegenüber Erdgas werden. Allerdings wären 
bei den aktuellen Unterschieden zwischen dem Erdgaspreis im Herbst 2022 und den in 
dieser Studie ermittelten SNG-Kosten (siehe Kapitel 7.6.1) Preise für CO2-Zertifikate von 
über 500 €/CO2 nötig, um einen Break-even von SNG ggü. Erdgas zu erreichen. Selbst 
bei aktuell steigenden Preisen für CO2-Zertifikate ist dies nicht in den nächsten 5 Jahren 
zu erwarten, sodass nicht allein der Preis für CO2-Zertifikate eine Rolle spielen wird. 
 
In Summe treffen viele Argumente für in Deutschland erzeugte erneuerbare Gase, d.h. 
Importsubstitution, Speichermöglichkeit für fluktuierende Energieerzeugung aus Wind-
kraft und Photovoltaik, sowohl auf SNG als auch auf reinen Wasserstoff zu. Insofern 
kann aus diesen Argumenten allein keine Aussage über die Zukunft von SNG getroffen 
werden. Dafür ist zum einen entscheidend, ob die politischen Akteure den vorhande-
nen Biogasanlagenbestand langfristig weiter nutzen wollen, wofür es keine klaren poli-
tischen Signale gibt und was angesichts der politischen Entwicklungen im Biogassektor 
in den letzten Jahren bezweifelt werden darf. Zum anderen ist für die Frage „Wasser-
stoff versus SNG“ entscheidend, welche Rolle die Erdgasnetz- und Speicherinfrastruktur 
mittel- bis langfristig einnehmen wird. SNG wird im Energiesystem vor allem dort seine 
Berechtigung haben, wo es (im Vergleich zu H2) problemlos in vorhandene Erdgasinfra-
strukturen integriert werden kann. 
 
Handlungsempfehlung 1 - Technologieoffenheit in Sektoren 
Wie oben beschrieben, sehen die ExpertInnen, dass Methan inklusive erneuerbarer 
methanreicher Gase kurz- und mittelfristig im deutschen Energiesystem benötigt wird. 
Ein wichtiges Argument ist, dass die Methaninfrastruktur vorhanden ist und für Was-
serstoff erst aufgebaut werden muss.  
Außerdem erfolgt durch die Erzeugung von Biomethan und SNG in Deutschland so-
wohl eine Reduktion der Importabhängigkeit von Erdgas als auch eine Erhöhung inlän-
discher Wertschöpfung. 
 
Auch wenn in der aktuellen Diskussion Wasserstoff als Energieträger oft extrem positiv 
dargestellt wird, sollte die Politik die Technologieoffenheit in den Sektoren belassen 
und den Einsatz von Methan und Wasserstoff möglich machen. Es gibt viele Argumen-
te beides weiterzuverfolgen und nicht frühzeitig ausschließlich auf Wasserstoff zu set-
zen. Ein wesentlicher aus dieser Technologie- und Energieträgerdiversifizierung resultie-
render Effekt besteht in der Resilienzsteigerung des Energiesystems. 
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Die Methanisierungstechnologie ist ausreichend entwickelt und in Pilotanlagen erprobt. 
Damit ist sie bereit für die Skalierung. Allerdings zeigen die Ergebnisse dieser Studie, 
dass die SNG-Gestehungskosten noch so hoch sind und dass SNG in einem unregulier-
ten Markt nicht wettbewerbsfähig wäre. 
Die aktuellen Quotenerlöse in einer Bandbreite von ca. 20 - 30 ct/kWh im Rahmen des 
Biokraftstoffquotenhandels für Biomethan mit niedrigen THG-Fußabdrücken zeigen, 
dass auch für SNG ein Anreizinstrument bestehen könnte, das über ein Geschäftsmo-
dell „Einsatz von SNG als Fahrzeugkraftstoff“ mit Vermarktung der Biokraftstoffquote 
die Wirtschaftlichkeit von SNG-Projekten deutlich erhöhen könnte.      
 
Die Ergebnisse der Studie haben gezeigt, dass der Strompreis einen erheblichen Einfluss 
auf die SNG-Gestehungskosten hat, da die Stromkosten bis zu 75 % der Methankosten 
betragen (inkl. der Wasserstofferzeugung). Die Stromkosten sind eine entscheidende 
Hürde bei der Umsetzung bzw. der Markteinführung der Methanisierungstechnologie. 
Die Anlagentechnik (Investitionskosten und die Effizienz) hat im Vergleich zum Strom-
preis einen eher geringen Einfluss auf die SNG-Gestehungskosten. Zudem ist zu erwar-
ten, dass die Kosten durch zukünftige Skalierungseffekte der Methanisierungsanlagen 
sinken werden. 
Weil die Strompreise einen so hohen Einfluss aufweisen und nicht mit der Skalierung 
der Technologie sinken werden, könnten Anreizeffekte für diese Anlagen beim Strom-
preis ansetzen.  
 
Die Politik könnte Rahmenbedingungen schaffen, unter denen Elektrolyseure und PtG-
Anlagen mit Methanisierung Überschussstrom zu niedrigen Preisen beziehen können. 
Ähnlich wie die Diskussion, dass Industrie günstigen Strom beziehen kann, könnte auch 
für PtG-Anlagen der Bezug von Strom zu niedrigen Preisen möglich gemacht werden. 
 
Ein Ansatz könnte sein, den Betreibern von PtG-Anlagen Überschussstrom zu fixen 
Maximalpreisen zu garantieren. Der Erlös für das SNG wird über den Markt geregelt. 
Auf der Basis bietet das dem Betreiber zusätzliche Anreize, die Anlage möglichst effi-
zient zu betreiben, um über den Erlös des SNG die Wirtschaftlichkeit zu verbessern. 
Als ein weiteres Anreizinstrumenten könnten Quotenerlöse (analog zu Biomethan aus 
Gülle im Kraftstoffsektor) auf einem Niveau wie aktuell von ca. 20 - 30 ct/kWh festge-
legt werden. 
 
Handlungsempfehlung 2 – Gastarife für Biomethan und SNG anbieten 
Sofern man möchte, dass Biomethan/SNG vermehrt zur ungekoppelten Wärmeerzeu-
gung im Sektor Haushalte eingesetzt wird, müssen privaten Gaskunden auch Tarife für 
Erdgas mit Biomethan und SNG angeboten werden, damit den Kunden die Gase zu-
gänglich gemacht werden. Diese Tarife müssen so ausgestaltet sein, dass sie mit ihrem 
Anteil an erneuerbaren Gasen auf dem Absatzmarkt angepasst sind. 
 
Durch den Krieg in der Ukraine ist davon auszugehen, dass sich die Wahrnehmung bei 
privaten Gaskunden für das Produkt geändert hat. Außerdem zeigen die Ergebnisse 
dieser Studie, dass es eine Zahlungsbereitschaft für stark verdünnte Produkte (10 %) 
gibt, die für einen wirtschaftlichen Betrieb ausreichend wäre. 
 
 
9.4.5.3 Zusammenfassung und Fazit 

Erdgas und erneuerbare methanhaltige Gase werden in einer Übergangsphase in den 
nächsten Jahren noch eine wichtige Rolle im Energiesystem sowohl zur Unterstützung 
beim Ausbau der erneuerbaren Energien als auch als Speicher- und Flexibilitätsoption 
spielen. Erneuerbare methanhaltige Gase haben gegenüber grünem Wasserstoff we-
sentliche Vorteile, die sich nicht nur auf die Nutzung der bestehenden Erdgasinfrastruk-
tur beziehen.  
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Die Analyse der kurz- und mittelfristigen Bedarfe an erneuerbaren methanhaltigen 
Gasen zeigt, dass diese Gase sowohl im Strom-, Verkehrs- als auch im Wärmesektor 
eingesetzt werden können. 
  
Mittelfristig besteht im Jahr 2030 ein Biomethanbedarf für KWK-Anlagen von ca. 15 
TWh (Summe aus EEG-KWK-Bestandanlagen und neuen hochflexiblen Biomethan-
KWK-Anlagen). 
Zusätzlich besteht mittelfristig auf dem deutschen Markt ein Bedarf für erneuerbare 
methanhaltige Gase von ca. 4 bis 5 TWh/a im Verkehrssektor, maßgeblich getrieben 
durch den Aufbau einer LNG-Infrastruktur sowie von Fahrzeugflotten. 
Das theoretische kurzfristige Absatzpotenzial für den Haushaltskunden-Wärmemarkt 
liegt bei 28 TWh/a. Allerdings würde dies deutliche Marketinganstrengungen der An-
bieter erfordern, die nicht nötig sind, wenn diese auf sogenannte „Ökogas“-Produkte 
auf Basis von Kompensationsmechanismen setzen. Von daher wird von diesem Poten-
zial nur ein Bruchteil ausgeschöpft werden können. 
 
In der stofflichen Nutzung ist ein langfristiger Bedarf für erneuerbare methanhaltige 
Gase im Wesentlichen als mögliche Substitution von Erdgas als Rohstoff für die chemi-
sche Industrie zu sehen. 
 
Die Potenziale für die Erzeugung von SNG auf Basis von Biogas als CO2-Quelle liegen 
bei ca. 40 TWh im Jahr aus Biogasanlagen und weiteren ca. 9 TWh im Jahr aus beste-
henden Biogasaufbereitungsanlagen. Zusätzlich befinden sich aktuell bereits 12 TWh/a 
Biomethan im Markt.  
 
Um die Nutzung dieser SNG-Mengen zu ermöglichen, müssen erste Methanisierungs-
anlagen gebaut werden. Durch den Einsatz von Methanisierungsanlagen in Kombinati-
on mit Biogasanlagen, kann der Fortbestand der vorhandenen Biogasinfrastruktur gesi-
chert werden, falls dies ein politisches Ziel ist. 
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Durch die Methanisierung des CO2 aus Biogas kann ein erheblicher Beitrag zur THG-
Emissionsminderung geleistet werden und es ergeben sich perspektivisch – bei geeig-
neten Marktmechanismen – neue Geschäftsmodelle für BGA.  
Deswegen hatte dieses Vorhaben das Ziel, potenzielle Anlagenkonzepte zur Kombina-
tion von Biogas- und Power-to-Gas-Anlagen inklusive einer technischen und ökonomi-
schen Bewertung ganzheitlich zu betrachten. Es wurden die Grundlagen für eine tech-
nisch und energiewirtschaftlich sinnvolle Integration der PtG-Technologie in den Betrieb 
von BGA erarbeitet und insbesondere die technische Umsetzbarkeit sowie der Betrieb 
der entsprechenden Anlagenkombinationen und die daraus resultierenden Investitions-, 
Betriebs- und Gasgestehungskosten untersucht. Neben dieser eher technischen Be-
trachtung lag ein weiterer Schwerpunkt im Projekt auf der Analyse von KundInnen-
Präferenzen, Zahlungsbereitschaften und Entscheidungsmechanismen. Hierfür wurden 
neben Privat-KundInnen auch Unternehmen als potenzielle Abnehmer regenerativer 
Gase betrachtet. Durch dieses Vorgehen wurden erstmalig gleichzeitig Angebots- und 
Nachfrageseite analysiert. 
 
Es existieren unter Berücksichtigung der möglichen Alternativen für den Biogasinput 
und die Methanisierungsverfahren eine Vielzahl von theoretisch möglichen Konzeptva-
riationen zur Kopplung von BGA und PtG-Anlagen. Deswegen wurde ein Überblick 
über die theoretischen BGA-PtG-Konzeptvariationen erarbeitet und systematisiert.  
Es wurden Biogasanlagen mit Abfällen aus der Braunen Tonne, landwirtschaftlichen 
Reststoffen und nachwachsenden Rohstoffen sowie fünf Biogasaufbereitungsanlagen-
Verfahren berücksichtigt. Des Weiteren wurden katalytische und biologische Methani-
sierungsverfahren betrachtet. Für die verschiedenen möglichen Prozessketten bei der 
Kopplung unterschiedlicher BGA oder BGAA und Methanisierungsverfahren wurden 
benötigte Aufbereitungsschritte beschrieben.  
 
Es wurde ein Simulationsmodell zur technischen und wirtschaftlichen Modellierung der 
geeignetsten Konzepte aufgebaut. Damit erfolgte die technische Bewertung der für 
verschiedene BGA-PtG-Anlagenkonzepte umzusetzenden Prozessketten und die Ermitt-
lung der Investitions- und Betriebskosten der jeweiligen Prozessketten sowie der SNG-
Gasgestehungskosten. Berücksichtigte Parameter waren u.a. BGA-Größen, eingesetzte 
Substrate, verschiedene BGAA-Verfahren und -Größen, katalytische und biologische 
Methanisierungsverfahren sowie drei verschiedene Cases bezüglich Strompreis und 
Inflation. 
 
Die Ergebnisse der technischen Simulation zeigen, dass die Unterschiede zwischen den 
Konzepten gleicher Anlagengröße gering sind und sich der Gesamtwirkungsgrad bei 
verschiedenem Biogasinput nur leicht unterscheidet. Die ausgewählten BGA-PtG-
Verschaltungen sind für die SNG-Produktion technisch geeignet. Ein weiteres wesentli-
ches Ergebnis war, dass der Strombedarf für die Elektrolyse über 90 % des Gesamt-
strombedarfs der Anlagenverschaltung beträgt. 
 
Mit dem Simulationstool wurden die Investitionskosten, die Betriebskosten sowie die 
SNG-Gestehungskosten für verschiedene Prozessketten in Abhängigkeit der Anlagen-
größe bzw. -kapazität und dem jeweiligen BGA-PtG-Konzept berechnet.  
 
Die niedrigsten SNG-Gestehungskosten für den Normal Case (10,38 ct/kWhel Strom-
preis, ohne Optimierungen) betragen 33,99 ct/kWh bei Festbettreaktoren mit Kopp-
lung mit einer BGAA mit Membranverfahren und einer Rohgaskapazität von 1.400 
mN

3/h und 38,23 ct/kWh bei Kopplung mit einer BGA mit 2.000 kWel. Für den Best 
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Case (5,38 ct/kWhel Strompreis, ohne Optimierungen) sind es bei der BGAA mit einer 
Rohgaskapazität von 1.400 mN

3/h 21,74 ct/kWh und bei BGA mit 2.000 kWel 25,25 
ct/kWh.  
 
Die Ergebnisse zeigen eine deutliche Reduktion der SNG-Gestehungskosten bei Steige-
rung der Anlagenleistung, sodass möglichst große BGA bzw. BGAA für die Kopplung 
mit Methanisierungsanlagen wirtschaftlich am geeignetsten sind.  
 
Bei großen Anlagen dominieren die Stromkosten (72 % bei einer BGAA mit 1.400 
mN

3/h Rohbiogasdurchsatz). Diese Stromkosten werden zu über 90 % durch die Elekt-
rolyse verursacht. Insgesamt beträgt der Anteil der Wasserstoffkosten (Strom für Elekt-
rolyse, CAPEX und OPEX der Elektrolyse) bis zu über 80 % der SNG-Gestehungskosten. 
Über technische Optimierungen, geeignete Betriebskonzepte und weitere Faktoren 
(z.B. CO2-Bepreisung bzw. Treibhausgasminderungspotenziale) bestehen Möglichkeiten 
zur Kostensenkung.  
 
Ein weiterer Schwerpunkt ist die Analyse und Entwicklung potenzieller Geschäftsmo-
delle für regenerative Gase (SNG und Biomethan). Dazu wurden die aus den verschie-
denen Konzepten resultierenden Kosten der Gasbereitstellung, die Marktbedarfe und -
volumina für verschiedene Vermarktungswege sowie die Kundenpräferenzen, erzielba-
re Erlöse und mögliche Vermarktungsstrategien berücksichtigt.  
 
Es wurden Kundenpräferenzen, Zahlungsbereitschaften und Entscheidungsmechanis-
men (erzielbare Erlöse) ermittelt. Dazu wurden qualitative Interviews und Discrete-
Choice-Experimente mit KonsumentInnen in den Verwertungspfaden Wärmeerzeu-
gung und Kraftstoff, sowie qualitative ExpertInnen-Interviews mit Entscheidungs-
Verantwortlichen in Unternehmen in den Verwertungspfaden stoffliche Nutzung und 
Wärmeerzeugung durchgeführt.  
 
Auf Basis einer Analyse der Bedarfe an erneuerbaren methanhaltigen Gasen konnten 
der Privatkunden-Wärmemarkt und der (Schwerlast-)Verkehr für einen kurzfristigen bis 
mittelfristigen Absatz von SNG sowie die Biomethan-KWK-Anlagen im Strommarkt als 
potenzielle Märkte herausgestellt werden. 
Mittelfristig besteht im Jahr 2030 ein Biomethanbedarf für KWK-Anlagen von ca. 14 
TWh (Summe aus EEG-KWK-Bestandanlagen und neuen hochflexiblen Biomethan-
KWK-Anlagen). Zusätzlich besteht mittelfristig auf dem deutschen Markt ein Bedarf für 
erneuerbare methanhaltige Gase von ca. 4 bis 5 TWh/a im Verkehrssektor, maßgeblich 
getrieben durch den Aufbau einer LNG-Infrastruktur sowie von Fahrzeugflotten. 
Das theoretische kurzfristige Absatzpotenzial für den Haushaltskunden-Wärmemarkt 
liegt bei 28 TWh/a bei einem Beimischungsanteil von 10 % SNG im Erdgas. Die Ergeb-
nisse dieser Studie zeigen, dass hier eine Zahlungsbereitschaft für stark verdünnte Pro-
dukte (10 %) besteht, die für einen wirtschaftlichen Betrieb ausreichend wäre. Aller-
dings würde dies aufgrund der Unbekanntheit erneuerbarer Gase deutliche Marke-
tinganstrengungen der Anbieter erfordern. Daher wird von diesem Potenzial nur ein 
Bruchteil ausgeschöpft werden können. 
 
Die an dieser Studie beteiligten ExpertInnen sehen, dass Methan inklusive erneuerbarer 
methanreicher Gase kurz- und mittelfristig im deutschen Energiesystem benötigt wird. 
Erdgas und erneuerbare methanhaltige Gase werden in einer Übergangsphase in den 
nächsten Jahren eine wichtige Rolle im Energiesystem sowohl zur Unterstützung beim 
Ausbau der erneuerbaren Energien als auch als Speicher- und Flexibilitätsoption spielen. 
Sie haben gegenüber grünem Wasserstoff wesentliche Vorteile, die sich nicht nur auf 
die Nutzung der bestehenden Erdgasinfrastruktur beziehen. Neben der Reduktion der 
Importabhängigkeit könnte auch die inländische Wertschöpfung gesteigert werden. 
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Zusammenfassung 

 
 
 

Auch wenn in der aktuellen Diskussion Wasserstoff als Energieträger häufig extrem 
positiv dargestellt wird, sollte die Politik die Technologieoffenheit in den Sektoren be-
lassen und den zusätzlichen Einsatz von Methan möglich machen. Die Potenziale für 
die Erzeugung von SNG auf Basis von Biogas als CO2-Quelle liegen bei ca. 40 TWh im 
Jahr aus Biogasanlagen und weiteren ca. 9 TWh im Jahr aus dem aktuellen Bestand der 
Biogasaufbereitungsanlagen. Ein wesentlicher aus dieser Technologie- und Energieträ-
gerdiversifizierung resultierender Effekt besteht in der Resilienzsteigerung des Energie-
systems. 
 
Die Ergebnisse der Studie zeigen, dass der Strompreis einen erheblichen Einfluss auf die 
SNG-Gestehungskosten hat, da die Stromkosten bis zu 75 % der Methankosten betra-
gen (inkl. der Wasserstofferzeugung). Die Stromkosten sind eine entscheidende Hürde 
bei der Umsetzung bzw. der Markteinführung der Methanisierungstechnologie. Weil 
die Strompreise einen so hohen Einfluss aufweisen und nicht mit der Skalierung der 
Technologie sinken werden, könnten hier Anreizeffekte für diese Anlagen ansetzen. Als 
ein Anreizinstrument könnten Quotenerlöse (analog zu Biomethan aus Gülle im Kraft-
stoffsektor) auf einem Niveau von ca. 20 - 30 ct/kWh die Wirtschaftlichkeit der SNG-
Erzeugung bereits deutlich verbessern. 
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Anhang 

 
 
 

1 2   
Anhang 

12.1 Datenbasis 

Im Folgenden sind die für die Komponenten genutzten Daten zusammengefasst, die 
ins Modell eingeflossen sind. Da diese im Modell für die verschiedenen Sets hinterlegt 
wurden, wurde zu Erläuterung die Übersicht zu den Sets nochmal hier eingefügt, siehe 
Tabelle 12.1. Zusätzlich sind sämtliche in die Simulation eingehende Daten unter fol-
gendem Link veröffentlicht: https://fordatis.fraunhofer.de/handle/fordatis/331. 

Tabelle 12.1: Sets für die Kopplung von BGA/BGAA und Methanisierung. 

  Set 1 Set 2 Set 3 Set 4 Set 5 Set 6 Set 7 Set 8 Set 9 Set 10 

Info  BGA BGA BGA BGA BGAA BGAA  BGAA  BGAA BGAA BGAA 

Gas  Biogas Biogas Biogas Biogas Biogas Biogas Biogas CO2 CO2 CO2 

BHKW kWel 250  500  800  2.000       

Rohbiogas 
mN

3 
ca. 
100  

ca. 
200  

ca. 
350  

ca. 
850  

700  1.000  1.400 700  1.000  1.400 

Pthermisch Me-
thanisierung 

kWth 
ca. 
700 

ca. 
1.400 

ca. 
2.200 

ca. 
5.500 

ca. 
4.500 

ca. 
6.400 

ca. 
8.900 

ca. 
4.500 

ca. 
6.400 

ca. 
8.900 

 

Tabelle 12.2: In der Simulation genutzte Daten für die Elektrolyse 

 

Tabelle 12.3: In der Simulation genutzte Daten für die Biogasreinigung 

 

Tabelle 12.4: In der Simulation genutzte Daten für die Biogas-Feinentschwefelung mit-
tels AK-Filter 
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Tabelle 12.5: In der Simulation genutzte Daten für die CO2-Entschwefelung mittels AK-
Filter 

 

Tabelle 12.6: In der Simulation genutzte Daten für den Biogaskompressor 

 

Tabelle 12.7: In der Simulation genutzte Daten für den CO2-Kompressor 

 

Tabelle 12.8: In der Simulation genutzte Daten für die Biogas-Entfeuchtung/Trocknung 

 

Tabelle 12.9: In der Simulation genutzte Daten für die CO2-Entfeuchtung/Trocknung 
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Tabelle 12.10: In der Simulation genutzte Daten für den Festbettreaktor 

 

Tabelle 12.11: In der Simulation genutzte Daten für den Wabenreaktor 

 

Tabelle 12.12: In der Simulation genutzte Daten für die Füllkörperkolonne mit Druck 
thermophil 

 

Tabelle 12.13: In der Simulation genutzte Daten für den Hochtemperatur-
Wärmetauscher 
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Tabelle 12.14: In der Simulation genutzte Daten für den Niedertemperatur-
Wärmetauscher 

 

Tabelle 12.15: In der Simulation genutzte Daten für die SNG-Feinentschwefelung mittels 
AK-Filter 

 

Tabelle 12.16: In der Simulation genutzte Daten für die SNG-Entfeuchtung/Trocknung 

 

Tabelle 12.17: In der Simulation genutzte Daten für SNG-Konditionierung = mittels H2-
Abtrennung Membran 

 

Tabelle 12.18: In der Simulation genutzte Daten für die Gasnetzeinspeisung 

 
 



Fraunhofer IEE (BGA-PtG)2 Partner PFI und HfWU 177 | 177

Anhang 12.2 Quellcode Simulation 

Die Matlab-Simulation ist in 11 verschiedene Teilprogramme aufgeteilt. Diese sind im 
Folgenden kurz zusammengefasst. Der gesamte Quellcode der Simulation ist unter 
folgendem Link veröffentlicht: https://fordatis.fraunhofer.de/handle/fordatis/332. 

 Hauptprogramm des Bga-Ptg2 Projektes:
function BgaPtg2AppMain(hObject, eventdata, handles, varargin)  

 Hauptprogramm, in dem die Berechnungen stattfinden:
function BgaPtg2Calc(hObject, eventdata, handles, varargin) 

 Hauptprogramm, indem die Restriktionen überprüft werden:
function errorFlag = BgaPtg2Restriction(handles, iCnt1, pMatrixTxt, pMatrixVa-
lue) 

 Programm für die Vorberechnungen der technischen Simulation der Komponen-
ten:

function [techSimuPreCalcChainVec, techSimuPreCalcCompVec, techPreCal-
cChainOutput, errorInLoopsFlag] = ... 
BgaPtg2TechPreCalc(handles,paramComp,compLoop,paramChain) 

 Programm für die technische Simulation der Komponenten:
function [techSimuCompVec, techSimuCompValueVec, techCompOutputVec, 
techCompSpecOutputVec, errorInLoopsFlag] = ... 
BgaPtg2TechSimuComp(handles,paramComp,compLoop,paramChain,techSim
uPreCompValueVec, techSimuPreCalcChainVec) 

 Programm für die technische Simulation der Prozesskette:
function [techSimuChainVec, techSimuOutputVec, errorInLoopsFlag] = ... 
BgaPtg2TechSimuChain(handles,paramChain,paramComp,techSimuCompVec, 
techSimuCompValueVe-
cAll,techPreCalcChainOutputHelpAll,techCompSpecialOutput, techSimuPre-
CalcChainVec) 

 Programm für die Kostenberechnung auf Komponentenebene:
function [costCompAnnuities,compInvest, errorInLoopsFlag] = ... 
BgaPtg2CalcCompCost(handles,paramChain,paramComp,techSimuCompVec, 
techSimuPreCalcChainVec)  

 Programm für die Kostenberechnung auf Prozesskettenebene
function [costChainAnnuityTotals, costChainAnnuities, chainCapex, costIn-
vestChainTotal, costChainAnnuityTotal, costChainAnnuityTotalRel, cost-
ChainAnnuityHydrogen, costHydrogenLCOH, ... costCompAnnuity, costCom-
pAnnuityRel, costChainAnnuity, errorInLoopsFlag] = ... 
BgaPtg2CalcChainCost(handles,paramChain,paramComp,costCompAnnuities, 
costCompIn-
vest,techSimuCompVec,techSimuChainVec,techSimuPreCalcChainVec) 

 Programm für die Berechnung der Gasgestehungskosten:
function [costGasLevelised, errorInLoopsFlag] = ... 
BgaPtg2CalcGasCost(handles, costChainAnnuityTotal, techSimuChainVec, pa-
ramChain) 

 Programm für die Graphische Oberfläche:
function BgaPtg2UpdateMessageBox(handles, flag, mStr) 
switch lower(flag) 

 Informationen über Dateinamen:
function fileInfos = BgaPtg2FileInfos() 
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18. Kurzfassung 
Durch die Methanisierung des CO2 aus Biogas kann ein erheblicher Beitrag zur THG-Emissionsminderung geleistet werden und 
es ergeben sich perspektivisch – bei geeigneten Marktmechanismen – neue Geschäftsmodelle für BGA. Deswegen hatte dieses 
Vorhaben das Ziel, potenzielle Anlagenkonzepte zur Kombination von Biogas- und Power-to-Gas-Anlagen inklusive einer 
technischen und ökonomischen Bewertung ganzheitlich zu betrachten. Es wurden die Grundlagen für eine technisch und 
energiewirtschaftlich sinnvolle Integration der PtG-Technologie in den Betrieb von BGA erarbeitet und insbesondere die 
technische Umsetzbarkeit sowie der Betrieb der entsprechenden Anlagenkombinationen und die daraus resultierenden 
Investitions-, Betriebs- und Gasgestehungskosten untersucht. Neben dieser eher technischen Betrachtung lag ein weiterer 
Schwerpunkt im Projekt auf der Analyse von KundInnen-Präferenzen, Zahlungsbereitschaften und Entscheidungsmechanismen. 
Hierfür wurden neben Privat-KundInnen auch Unternehmen als potenzielle Abnehmer regenerativer Gase betrachtet. Durch 
dieses Vorgehen wurden erstmalig gleichzeitig Angebots- und Nachfrageseite analysiert. 

Es existieren unter Berücksichtigung der möglichen Alternativen für den Biogasinput und die Methanisierungsverfahren eine 
Vielzahl von theoretisch möglichen Konzeptvariationen zur Kopplung von BGA und PtG-Anlagen. Deswegen wurde ein Überblick 
über die theoretischen BGA-PtG-Konzeptvariationen erarbeitet und systematisiert. Es wurden BGA mit Abfällen aus der 
Braunen Tonne, landwirtschaftlichen Reststoffen und nachwachsenden Rohstoffen sowie 5 BGAA-Verfahren berücksichtigt. Des 
Weiteren wurden katalytische und biologische Methanisierungsverfahren betrachtet.  

Es wurde ein Simulationsmodell zur technischen und wirtschaftlichen Modellierung der geeignetsten Konzepte aufgebaut. 
Damit erfolgte die technische Bewertung der für verschiedene BGA-PtG-Anlagenkonzepte umzusetzenden Prozessketten.  

Die Ergebnisse der technischen Simulation zeigen, dass die Unterschiede zwischen den Konzepten gleicher Anlagengröße 
gering sind und sich der Gesamt-Wirkungsgrad bei verschiedenem Biogasinput nur leicht unterscheidet. Die ausgewählten BGA-
PtG-Verschaltungen sind für die SNG-Produktion technisch geeignet. Ein weiteres wesentliches Ergebnis war, dass der 
Strombedarf für die Elektrolyse über 90 % des Gesamtstrombedarfs der Anlagenverschaltung beträgt. 

Mit dem Simulationstool wurden die Investitionskosten, die Betriebskosten sowie die SNG-Gestehungskosten für verschiedene 
Prozessketten in Abhängigkeit der Anlagengröße bzw. -kapazität und dem jeweiligen BGA-PtG-Konzept berechnet.  

Die niedrigsten SNG-Gestehungskosten für den Normal Case (10,38 ct/kWhel Strompreis, ohne Optimierungen) betragen 33,99 
ct/kWh bei Festbettreaktoren mit Kopplung mit einer BGAA mit Membranverfahren und einer Rohgaskapazität von 1.400 mN

3/h 
und 38,23 ct/kWh bei Kopplung mit einer BGA mit 2.000 kWel. Für den Best Case (5,38 ct/kWhel Strompreis, ohne Optimierungen) 
sind es bei der BGAA mit einer Rohgaskapazität von 1.400 mN

3/h 21,74 ct/kWh und bei BGA mit 2.000 kWel 25,25 ct/kWh. Die 
Ergebnisse zeigen eine deutliche Reduktion der SNG-Gestehungskosten bei Steigerung der Anlagenleistung, sodass möglichst 
große BGA bzw. BGAA für die Kopplung mit Methanisierungsanlagen wirtschaftlich am geeignetsten sind.  

Bei großen Anlagen dominieren die Stromkosten (72 % bei einer BGAA mit 1.400 mN
3/h Rohbiogasdurchsatz). Diese Stromkosten 

werden zu über 90 % durch die Elektrolyse verursacht. Insgesamt beträgt der Anteil der Wasserstoffkosten (Strom für Elektrolyse, 
CAPEX und OPEX der Elektrolyse) bis zu über 80 % der SNG-Gestehungskosten. Über techn. Optimierungen, geeignete 
Betriebskonzepte und weitere Faktoren (z.B. CO2-Bepreisung bzw. THG-Minderungspotenziale) bestehen Möglichkeiten zur 
Kostensenkung.  

Ein weiterer Schwerpunkt ist die Analyse und Entwicklung potenzieller Geschäftsmodelle für regenerative Gase (SNG und 
Biomethan). Dazu wurden die aus den verschiedenen Konzepten resultierenden Kosten der Gasbereitstellung, die Marktbedarfe 
und -volumina für verschiedene Vermarktungswege sowie die Kundenpräferenzen, erzielbare Erlöse und mögliche 
Vermarktungsstrategien berücksichtigt.  

Es wurden Kundenpräferenzen, Zahlungsbereitschaften und Entscheidungsmechanismen (erzielbare Erlöse) ermittelt. 
Dazu wurden qualitative Interviews und Discrete-Choice-Experimente mit KonsumentInnen in den Verwertungspfaden 
Wärmeerzeugung und Kraftstoff, sowie qualitative ExpertInnen-Interviews mit Entscheidungs-Verantwortlichen in Unternehmen in 
den Verwertungspfaden stoffliche Nutzung und Wärmeerzeugung durchgeführt.  

Das theoretische kurzfristige Absatzpotenzial für den Haushaltskunden-Wärmemarkt liegt bei 28 TWh/a bei einem 
Beimischungsanteil von 10 % SNG im Erdgas. Die Ergebnisse dieser Studie zeigen, dass eine Zahlungsbereitschaft für stark 
verdünnte Produkte (10 %) besteht, die für einen wirtschaftlichen Betrieb ausreichend wäre. Allerdings würde dies aufgrund der 
Unbekanntheit erneuerbarer Gase deutliche Marketinganstrengungen der Anbieter erfordern. Daher wird von diesem Potenzial 
nur ein Bruchteil ausgeschöpft werden können. 

Die an dieser Studie beteiligten ExpertInnen sehen, dass Methan inklusive erneuerbarer methanreicher Gase kurz- und 
mittelfristig im deutschen Energiesystem benötigt wird. Erdgas und erneuerbare methanhaltige Gase werden in einer 
Übergangsphase in den nächsten Jahren eine wichtige Rolle im Energiesystem sowohl zur Unterstützung beim Ausbau der 
erneuerbaren Energien als auch als Speicher- und Flexibilitätsoption spielen. Sie haben gegenüber grünem Wasserstoff 
wesentliche Vorteile, die sich nicht nur auf die Nutzung der bestehenden Erdgasinfrastruktur beziehen. Neben der Reduktion der 
Importabhängigkeit könnte auch die inländische Wertschöpfung gesteigert werden. 

Auch wenn in der aktuellen Diskussion Wasserstoff als Energieträger häufig extrem positiv dargestellt wird, sollte die Politik die 
Technologieoffenheit in den Sektoren belassen und den zusätzlichen Einsatz von Methan möglich machen. Die Potenziale für die 
Erzeugung von SNG auf Basis von Biogas als CO2-Quelle liegen bei ca. 40 TWh im Jahr aus BGA und weiteren ca. 9 TWh im 
Jahr aus dem aktuellen Bestand der BGAA. Ein wesentlicher aus dieser Technologie- und Energieträgerdiversifizierung 
resultierender Effekt besteht in der Resilienzsteigerung des Energiesystems. 

Die Ergebnisse der Studie zeigen, dass der Strompreis einen erheblichen Einfluss auf die SNG-Gestehungskosten hat, da die 
Stromkosten bis zu 75 % der Methankosten betragen (inkl. der Wasserstofferzeugung). Die Stromkosten sind eine entscheidende 
Hürde bei der Umsetzung bzw. der Markteinführung der Methanisierungstechnologie. Weil die Strompreise einen so hohen 
Einfluss aufweisen und nicht mit der Skalierung der Technologie sinken werden, könnten hier Anreizeffekte für diese Anlagen 
ansetzen. Als ein Anreizinstrument könnten Quotenerlöse (analog zu Biomethan aus Gülle im Kraftstoffsektor) auf einem Niveau 
von ca. 20-30 ct/kWh die Wirtschaftlichkeit der SNG-Erzeugung bereits deutlich verbessern. 
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