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In einer Biogasanlage wird durch Vergärung der Biomasse Rohbiogas 

erzeugt, das entweder vor Ort verstromt oder zu Biomethan aufbereitet wird
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Umsetzungsschritte und Prozessdauer
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Bestandsübersicht Biogasanlagen (aus dem Country Report Germany 2021)
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Biogasenergie gemessen in MW_el

Quelle der Darstellung: 

DBFZ 2021
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Biogasanlagentypen: Verteilung und Kapazitäten

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Biogasanlagenverteilung in Deutschland

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Feedstock-Zusammensetzung (im Mittel)

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Feedstock Agraranlagen

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Substratmix eines großen Betreibers: Beispiel E.ON Bioerdgas

Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017

Eingesetzte Rohstoffe am Beispiel einzelner Anlage

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW14
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Mengengerüst

Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017

Eingesetzte Rohstoffe

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW15
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 Status: in Betrieb seit 02/2008

 Substratmenge: 80.000 t/a

    (Mais, Gras, Ganzpflanzensilage)

 Erzeugte Energiemenge: 90 GWh/a

 Leistung: 10 MWthermisch

 Einspeisung: 1.000 m³/h Bioerdgas (2.000 m³/h Rohbiogas)

 Biogaserzeugung: Nassfermentation (Fa. Schmack)

 Aufbereitung: Druckwechseladsorption (Fa. Carbotech)

 Gesellschafter: EBG (66,7 %), EBY (33,3 %) Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017

Eingesetzte Rohstoffe

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW16

Beispiel Schwandorf
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Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017

 Status: in Betrieb seit 09/2009

 Substratmenge: 80.000 t/a

   (Mais, Gras, Ganzpflanzensilage)

 Erzeugte Energiemenge: 91 GWh/a

 Leistung: 10 MWthermisch

 Einspeisung: 1.000 m³/h Bioerdgas (2.000 m³/h Rohbiogas)

 Biogaserzeugung: Nassfermentation (Fa. Schmack)

 Aufbereitung: Druckwechseladsorption (Fa. Carbotech)

Eingesetzte Rohstoffe

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW17

Beispiel Aitenhofen
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Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017

 Status: in Betrieb seit 09/2009

 Substratmenge: 45.000 t/a  

    (Mais, Gras, Ganzpflanzensilage)

 Erzeugte Energiemenge: 49 GWh/a

 Leistung: 5 MWthermisch

 Einspeisung: 550 m³/h Bioerdgas (1.100 m³/h Rohbiogas)

 Biogaserzeugung: Nassfermentation (Fa. MT Energie)

 Aufbereitung: Aminwäsche (Fa. MT Biomethan)

Eingesetzte Rohstoffe

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW

Beispiel Einbeck
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Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017

 Status: in Betrieb seit 05/2011

 Substratmenge: 50.000 t/a

   (Mais, Gras, Ganzpflanzensilage)

 Erzeugte Energiemenge: 50 GWh/a

 Leistung: 5 MWthermisch

 Einspeisung: 550 m³/h Bioerdgas (1.100 m³/h Rohbiogas)

 Biogaserzeugung: Nassfermentation (Fa. Agraferm)

 Aufbereitung: Physikalische Wäsche (Fa. Haase Energietechnik)

 Gesellschafter: EBG (51 %), Enovos (39 %), SW Merzig (10 %)

Eingesetzte Rohstoffe

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW

Beispiel Merzig
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Quelle: E.ON Bioerdgas GmbH, 2017

 Status: in Betrieb seit 05/2012

 Substratmenge: 100.000 t/a
   (Mais, Hopfenrebenhäcksel)

 Erzeugte Energiemenge: 90 GWh/a

 Leistung: 10 MWthermisch

 Einspeisung: 1.000 m³/h Bioerdgas (2.000 m³/h Rohbiogas)

 Biogaserzeugung: Nassfermentation (Fa. Schmack Biogas)

 Aufbereitung: Druckwasserwäsche (Fa. Malmberg)

 Gesellschafter: EBG (90 %), HVG (10 %)

Eingesetzte Rohstoffe

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW

Beispiel Hallertau

20
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Zielmärkte (Absatz)

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Größenordnungsvergleich: Biogas - Biomethan

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Entwicklung Anlagenbestand und Produktionsmengen in Europa

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW24
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Entwicklung der eingesetzten Biomasse in Europa

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW25
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Entwicklung der eingesetzten Biomasse in Europa

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW26

In this episode, Christophe Bellet from GRDF 
(Gaz Réseau Distribution France) speaks to 
Nicolas Jensen from Eurogas, on 
developments in biomethane and building a 
circular waste system.

https://youtu.be/x8OJ_JyUzE4
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Aufbereitungsverfahren zur Biomethangewinnung

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Beispiel Dänemark

https://www.tagesschau.de/multimedia/vide
o/video-1113625.html
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Biogas/Biomethan: Rolle in der Versorgungskrise

Quelle der 

Darstellung: DBFZ 

2021
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Wie groß ist das wirtschaftliche Potenzial unter nachhaltigen 
Gesichtspunkten?

Quelle: DBI / DVGW 2019, EE-Gase Gemsamtpotenzialstudie

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW32
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Quelle: DBI / DVGW (Potenzialatlas)

64 TWh / a

85 TWh /a

100 TWh / a

2020, Agrarflächen

2030, Agrarflächen

2030, Gesamt, 1000 Anlagen

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW33

Wie groß ist das wirtschaftliche Potenzial unter nachhaltigen 

Gesichtspunkten und wo befindet es sich?



Drei Maßnahmen heben stufenweise das Potential

1. Biomethaneinspeisung an Einzelanlagen

2. Biomethaneinspeisung mit Sammelleitungen

3. Kombination von Biogasanlagen mit Power-to-Gas-Anlagen

Biogas-

anlage

CO2

(Industrie, Kraftwerke…)

Biogasauf-

bereitung

Thermochemischer 

Reaktor / SNG-Anlage 
(Holzvergasung)

Vergärbare 

Biomasse
(NaWiRo, Exkremente…)

Fermentativer Prozess Thermochemischer Prozess

Power-to-Gas-

Anlage mit 

Elektroyseur

Holzartige Biomasse
(Holz, Stroh…)

Biochemische/katalytische 

Methanisierung

H2

H2
CH4CH4

CH4

CH4

CO2

CO2CO2

Gasnetz

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW34



Hohes Gesamtpotenzial für klimafreundliches, biogenes Methan
im Jahr 2050

synthetisches Methan 
aus thermochemischer 

Umwandlung holzartiger 

Reststoffe

Biomethan 
aus der Umrüstung des  

Biogasanlagenbestands

 

Bestehende Einspeisung   11 TWh

107 TWh 99 TWh 99 TWh  

synthetisches Methan 
aus H2 (PtG) und CO2 aus 

fermentativer und synthe-

tischer Biogaserzeugung 

(Methanisierung)

305 TWh

SNG-

Anlage

Biogas-

anlage

Elektrolyse

Methani-

sierung

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW35



• Mit einem Potenzial von rund 300 TWh bis zum 
Jahr 2050 könnte klimaneutrales Methan rund 
ein Drittel des Erdgasverbrauchs in 
Deutschland decken. 

• Voraussetzung zur Hebung der Potenziale 
sind ausreichende Mengen an H2 aus der 
Wasserelektrolyse mit erneuerbarem Strom.

• Schwerpunktregionen für die Kombination 
von Biogas- und Power-to-Gas-Anlagen in 
Deutschland sind der Norden und der 
mittlere Süden.

Gesamtpotenzial für klimafreundliches biogenes Methan
im Jahr 2050 höher als bisher angenommen

Quelle: DBI-Datenbank 

2018

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW36
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Wie kann man mit Urzeit-Organismen Methan herstellen?

Archäen sind einzellige Kleinstlebewesen, die mit einer Größe 
von einem halben Mikrometer nur unter dem Mikroskop zu 
erkennen sind. Sie sind auf der ganzen Welt zu finden, oft 
unter sehr extremen Umweltbedingungen, wie beispielsweise 
in vulkanischen Thermalquellen, im Toten Meer und auch im 
Magen-Darm-Trakt von Tieren und Menschen. Das besondere 
an Archäen und die Relevanz für die Power-to-Gas-
Technologie ist die Fähigkeit der biologischen Methanisierung. 
Die Organismen ernähren sich nämlich ausschliesslich über die 
Umwandlung von Kohlenstoffdioxid und Wasserstoff zu 
Methan.

Quelle (2016): https://www.speicher-bar.de/electrochaea-power-to-gas-mit-innovativer-technologie-zur-biologischen-methanisierung/

Methanisierungsverfahren

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW37
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Funktioniert das auch im großen Maßstab?

Aus den Forschungsaktivitäten an der University of Chicago entstand schnell das Spin-off Electrochaea, dass bereits 2011 die ersten 
Feldtests mit einer Anschlussleistung von 1 kW unter Verwendung von unbehandeltem Biogas als CO2-Quelle erfolgreich durchführte. 
Die Ergebnisse waren so vielversprechend, dass 2013 die Dänische Energie Agentur Gelder in Höhe von 1,2 Millionen Dollar zur 
Verfügung stellte und Electrochaea gemeinsam mit Partnern aus der Wirtschaft einen 10.000 Liter Methanisierungsreaktor entwickelte 
und die Funktionsweise der Technologie in über 3.200 Betriebsstunden unter Beweis stellte. Mittlerweile hat Electrochaea mit seinen 
Partnern das Gesamtsystem soweit skaliert, so dass man eine Anschlussleistung von 1 MW bereitstellen kann.

Quelle (2016): https://www.speicher-bar.de/electrochaea-power-to-gas-mit-innovativer-technologie-zur-biologischen-methanisierung/

Methanisierungsverfahren

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW38
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Die DVGW-Forschung führte zur weiteren 
Verbesserung der biologischen 
Methanisierung und zur Serienreife

Methanisierungsverfahren

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW39
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https://www.youtube.com/watch?v=wx1Tkul-SEc

Methanisierungsverfahren

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW40
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Methanisierungsverfahren: RAG-Projekt Sun Conversion

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW41
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Methanisierung und CO2-Kreislaufwirtschaft

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW42
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Inhaltsverzeichnis einer Schnellstudie, die der DVGW in 2022 in 

Auftrag gegeben hat, um die Biogaszahlen zu aktualisieren

44

Potenzial von Biogas aus Reststoffen

Rechtliche Rahmenbedingungen zur Nutzung von Biomethan als 

Kraftstoff

Zukunftsperspektiven

‒ Biogaseinspeisung

‒ Clusterung von Biogasanlagen

‒ Kopplung mit Power-to-Gas (PtG)

‒ H2-Produktion aus Biogas

• Zweistufige Druckfermentation  (zusätzlich Fact-Sheet)

• Methanpyrolyse (zusätzlich Fact-Sheet)

• Methanreformierung (zusätzlich Fact-Sheet)

• Dezentral oder Zentral?

Zusammenfassung



Potenzial von Biogas aus

Reststoffen

45



Biogaspotenzial in Deutschland

46

Reststoffpotenzial für Biogas

→ Technisches Potenzial:  6 – 17,6 Mrd. m³/a; 65 – 190 TWh (HHV)

→ Wirtschaftliches Potenzial: 4 –   5,1 Mrd. m³/a; 43 –   55 TWh (HHV)

Industrielle Abfälle: Lebensmittel-und 

Biokraftstoffproduktion

Kommunale/gewerbliche Reststoffe: 

Biotonne, Speisereste, Grünschnitt

Landwirtschaftliche Produkte: Erntereste, 

Stroh, Dauergrünland, tierische Exkremente

Energiepflanzen werden nicht 

berücksichtigt

Wirtschaftliches Potenzial berücksichtigt 

alternative Biomassenutzungspfade
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Biogaspotenzial in Deutschland
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Definition der Potenzialbegriffe 1)

Das theoretische Potenzial ist das 

innerhalb eines bestimmten Zeitraumes 

theoretisch physikalisch nutzbare 

Energieangebot 

Das technische Potenzial beschreibt den 

Teil des theoretischen Potenzials, der unter 

Berücksichtigung der gegebenen 

technischen Restriktionen nutzbar ist

Das wirtschaftliche Potenzial beschreibt 

den zeit- und ortsabhängigen Anteil des 

technischen Potenzials, der unter den 

betrachteten ökonomischen 

Rahmenbedingungen wirtschaftlich 

erschlossen werden kann

Theoretisches Potenzial

Technisches Potenzial

Wirtschaftliches Potenzial



Rechtliche Rahmenbedingungen
zur Nutzung von Biomethan als

Kraftstoff

48



Verwendung von Biomethan als Kraftstoff

Bewertung der Nachhaltigkeit des Biomethan

Um als nachhaltiger Biokraftstoff zertifiziert zu werden, muss gegenüber fossilen 

Kraftstoffen eine THG-Emissionseinsparung nachgewiesen werden. In Abhängigkeit der 

Anlageninbetriebnahme müssen folgenden Emissionsreduktion nachgewiesen werden

Nach 38. BImSchV gilt für Biomethan (CNG) und Bio-LNG ein fossiler Vergleichswert von:

 94,1 g-CO2,eq/MJ (338,8 g-CO2,eq/kWh)

Neben der THG-Minderung müssen weitere Nachhaltigkeitskriterien erfüllt werden: 4)

Ausschluss bestimmter Substrate mit hoher indirekter Landnutzungsänderung

Z. B. Biomasse darf nicht von Flächen mit hoher biologischer Vielfalt stammen

Z. B. Biomasse darf nicht aus Feuchtgebieten oder Torfmooren kommen

49

Datum der Inbetriebnahme Reduktionziel 2)3)

Vor dem 6.10.2015 50 % 

6.10.2015 – 1.1.2021 60 %

Ab dem 1.1.2021 65 %



Verwendung von Biomethan als Kraftstoff

Quotenverpflichtung

Der Inverkehrbringer ist der sogenannte Quotenverpflichtete und zu einer THG-

Minderungsquote verpflichtet. Er ist verpflichtet die THG-Emissionen, der von ihm in 

Verkehr gebrachten Kraftstoffe um einen festgelegten Prozentsatz zu senken. 

Heute ist eine Minderung von 6 % vorgeschrieben 5)

Bis 2030 ist eine Anhebung auf 25 % festgelegt

Als Möglichkeiten stehen der direkte Verkauf von emissionsarmen Kraftstoffen (z.B. E10) 

oder der Erwerb von THG-Quotenmengen von Dritten (z.B. Biomethantankstellenbetreiber) 

zur Verfügung. Bei Nichteinhaltung drohen hohe Strafen (600 €/t CO2). Für Biomethan aus 

Rest- und Abfallstoffen existiert zudem eine Unterquote, die es zu erfüllen gilt (Heute: 0,1%, 

Anstieg auf 2,6% bis 2030). Bei Übererfüllung der Unterquote kann der Überschuss doppelt 

auf die allgemeine THG-Quote angerechnet werden.

Für die Quotengenerierung ist erforderlich:

Biomethanliefervertrag mit Biomethanlieferanten

Nachweisführung der spezifischen Nachhaltigkeitseigenschaften des Biomethans (wird 

z.B. über Web-Portal Nabisy (nachhaltige-Biomasse-System) erbracht)

Bei Transport über Gasnetz: Biogasbilanzkreis, der den bilanziellen Transport des 

Biomethans über das Gasnetz bestimmt.

50
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Well-to-Tank-Analyse
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→ In Abhängigkeit der Substrate werden Standartwerde für               

THG-Emissionen für alle Prozessschritte angeben

Für die Bewertung der THG-Emissionen von Biomethan und Bio-LNG als Kraftstoff muss die 

vollständige Prozesskette (Well-to-Tank) bewertet werden: 6)

Beispielfälle aus der RED-II (Richtlinie 2018/2001/EU )

Fall1: BGA mit offenem Gärrestlager keine Abgasnachbehandlung

‒ Worst-Case

Fall 2: BGA mit offenem Gärrestlager mit Abgasnachbehandlung

Fall 3: BGA mit geschlossenem Gärrestlager keine Abgasnachbehandlung

Fall 4: BGA mit geschlossenem Gärrestlager mit Abgasnachbehandlung

‒ Best-Case

Rohstoff-

bereitstellung
Konversion Transport Tankstelle

Biogas-
aufbereitung
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Standartwerte nach RED-II 6) g-CO2,eq/kWh
Rohstoff-

bereitstellung

Verarbeitung & 

Aufbereitung *1
Transport  & 

Tankstelle *2
Gutschrift Summe

G
ü
lle

Fall 1 0 522,72 20,16 -447,84 95,04

Fall 4 0 38,52 19,8 -402,84 -344,52

M
a
is

Fall 1 65,16 199,44 16,56 0 281,16

Fall 4 63,36 44,28 16,56 0 124,2

B
io

-

re
s
ts

to
ff

e Fall 1 0 252,36 18,72 0 271,08

Fall 4 0 48,6 18,36 0 66,96

→ Für Anlagen des Falls 4 sind für Gülle negative Emissionen möglich

Betrachtete Substrate

Gülle

Mais (Energiepflanze)

Bioreststoffe

Die Gutschrift für Gülle ist ein 

politisch festgelegter Wert

Vermeidung von Emissionen bei 

der direkten Verwendung als 

Wirtschaftsdünger

1: Summe aus Biomasseverarbeitung und Biogasaufbereitung

2: Summe aus Biomethantransport und Biomethantankstelle
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Reduktionsziele nach RED-II 6)

→ Nur mit modernen Biogasanlage ist Reduktionsziel zu erreichen 

Auf Grund der Gutschrift werden für Gülle 

für den Fall 1 – 4 eine Reduktion von       

> 50 % erreicht.

Auf Grund der THG-Emissionen in der 

Substratbereitstellung wird für Mais nur 

für den Fall 4 ein Reduktionsziel von       

> 50 % erreicht

Weitere Nachhaltigkeitskriterien nach 

BImSchV/RED-II/Biokraft-NachV sind 

einzuhalten
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Literaturübersicht zu THG-Emissionen
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Projekt GreenGasMobility7)

→ Emissionsreduktion > 65 % werden 2020 erreicht

→ Zukünftig nehmen die THG-Emissionen ab

Wie in RED-II werden mit Gülle negativen 

Emissionen möglich

Durch die Einkopplung von EE-Strom mit 

PtG wird zusätzliche THG-Reduktion 

erreicht

Die THG-Minderung bis 2040 bei Mais ist 

auf geringere Emission der 

Substratbereitstellung zurückzuführen

EE-Stromanteil steigt

Transport-Emission sinken
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BGGA BGA + PtG
(4000 VLS)
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Frauenhofer ISI Studie 8)

N
a
c
h

W
ie

ts
c
h
e
l
e
t 
a
l.
 (

2
0
1
9
)8

)

Für alle Substrate ist ein Reduktionsziel 

von > 65 % möglich

Für Stroh, org. Reststoffe und Gülle 

werde nach RED-II die Emission erst ab 

Sammlung der Biomasse berücksichtigt

Wenn Reststoffe zur Ware werden 

und sich ein Markt entwickelt muss 

diese Annahme hinterfragt werden

Für Bio-LNG sind die THG-Emission um 

11 – 14  g-CO2,eq/kWh höher

Mehraufwand durch Logistik und 

Verflüssigung

CNG, 

2018

LNG,

2018
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Beantragte Treibstoffminderungsquote
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Aktueller Stand für Biomethan 2) 9)
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In 2020 wurden für 716 GWh 

Biomethan eine 

Treibstoffminderungsquote 

beantragt/zertifiziert

Im Schnitt wurden eine 

Emissionsminderung von 91 % 

erreicht

Ausgangsstoff waren im 

wesentlichen Abfall/Reststoff
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Perspektiven von CNG und LNG

57

CNG und LNG im Kraftstoffsektor 22) 

→ CNG & LNG haben großes Potenzial im Schwerlastverkehr

Vorteile: kaum Ausstoß von Schwefel / Stickoxide, Reduktion 

des Feinstaubausstoßes um 95 % und des Lärms um 50 % 

im Vergleich zu Diesel

Anfang 2019: 117 Gasbetriebene LKWs

Perspektive für 2030: 70.000-130.000 gasbetriebene LKWs 

(Zulassung < 20t) und 120.000-125.000 gasbetriebene LKWs 

(Zulassung > 20t)

2020: 7 LNG Tankstellen, 850 CNG Tankstellen

Mautbefreiung für LKWs mit CNG und LNG bis 31.12.23
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Perspektiven von LNG
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LNG Bedarf 2017 – 2030  28)

E
d
e
l 
e
t 
a
l.
 (

2
0
1
9
) 

2
8
)

Steigende LNG Nachfrage auf 

   10 – 33 TWh in 2030

Vrsl. größte Nachfrage im 

Straßenschwerlastverkehr von 

0,25 % (2019) auf 10 – 35 % (2030)

Schifffahrt abhängig von 

internationalen Abkommen 

Möglicher Einsatz von LNG in der 

Binnenschifffahrt und Fährbetrieb in 

Nord- und Ostsee

EL 95: Elektrifizierungsszenario für 95% THG-

Minderungsquote bis 2050

TM 95: breiter Technologiemix für 95% THG-

Minderungsquote bis 2050
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Notwendiger Ausbau BGAA
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LNG Bedarf Schwerlastverkehr durch Biogas decken 

→ Anlagen pro Jahr: 60 (Einspeise-BGA) – 300 (Standard-BGA)

Erwartete LNG Nachfrage 2030: 20 TWh (Annahme aus Szenarien)

Wie viele Anlagen werden pro Jahr benötigt (Umrüstung oder Neubau) 

um Nachfrage bis 2030 zu decken?

Fallunterscheidung Durchschnittliche Leistung (Energiegehalt Methan):

„Standard-BGA“*: 8 GWh**

„Einspeise-BGA“***: 43 GWh

* Berechnet aus Branchenzahlen Fachverband Biogas (Anlagenleistung/Anlagenanzahl) 10)

** El. Wirkungsgrad BHKW: ηBHKW,el = 40 % 

*** Berechnet aus Leistung der vorhandenen Einspeiseanlagen (Anlagenleistung/Anlagenanzahl) 11)
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Kraftstoffkosten (Bio-) CNG und (Bio-) LNG 
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N
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n
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a
l.
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2
0
2
0
) 

7
)

Bio-CNG und Bio-LNG teurer als 

fossiles CNG und LNG

Kosten bestimmt von 

Methanerzeugung 

BGAA + PTG teurer als BGAA

Verflüssigung teurer als 

Komprimieren 

LNG höhere Kosten als CNG

V. a. Methanbereitstellungskosten 

für PtG werden bis 2040 abnehmen 

(abnehmende Stromkosten für 

Elektrolyse)

BGAA + PtG (4000 VLH)

NaWaRo, Zahlen für 2020

BGAA

NaWaRo, Zahlen für 2020

BGAA: Biogasanlage mit Biogasaufbereitung

PtG: Power-to-Gas

Fossiles CNG/LNG
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Bio-LNG
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Bio-LNG 28)

→ Biomethan hat großes Potenzial für Kraftstoffsektor da die Nachfrage 

insbesondere aus dem Schwerlastverkehr zunimmt 9) 28)

Senkung der THG Emissionen im 

Verkehrssektor um 41 % bis 2030

Bio-LNG einfache und schnell 

umsetzbare Kraftstoffalternative

Hohe Energiedichte → geeignet für 

Straßengüter- und Schiffverkehr

Zentrale oder dezentrale Verflüssigung

Erste Projekte werden realisiert: 29)

2022 soll eine der ersten Biomethan-

Verflüssigungsanlage in Betrieb gehen
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Zukunftsperspektiven

Biogasanlagen in Deutschland
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2020 10)11)

Anlagenanzahl in DE 9.632

Biogas-

Einspeiseanlagen
235

Eingespeistes Biogas 10,1 TWh/a

Brutto-Stromproduktion 

(BGAs mit BHKW)
33,23 TWh/a
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r 
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t 
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l.
 (

2
0
2
1
) 

1
6
)



Zukunftsperspektiven

Biogasanlagen in Deutschland
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Zukunft der BGAs in DE 12)

→ Zukunftsperspektiven für BGAs in DE benötigt

N
a
c
h
 S

c
h
e
ft

e
lo

w
it
z 

e
t 
a
l.
 (

2
0
2
0
) 

1
2
)Aktuell 98% der BGAs eingesetzt 

zur Stromproduktion

Typische Baujahre der Anlagen: 

2005-2011

→ Anlagen fallen in den nächsten 

Jahren aus EEG-Förderung

→ 2034 kaum mehr BGAs am Netz

→ Biogas trägt dann nicht mehr zu den 

Klimazielen DE bei



CO2

Zukunftsperspektiven für Biogasanlagen /Entwicklungsperspektiven
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Rohbiogas

65

H2O

H2O

H2O

CH4

CO2

H2

C

Reformer

P
y
ro
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CNG

LNG

CO2

H2
C

R
e
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rm
e

r
P

y
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s
e

Dezentrale

H2-Produktion

PtG
Nutzung im 

Mobilitäts- & 

Wärmesektor

Bisher:

BHKW 

Verstromung

Cluster

Zentrale 

H2 Produktion

H2

- +
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Biogaseinspeisung
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Biogaseinspeisung

Rohbiogas wird von BGA zur 

Biogasausbereitungsanlage (BGAA) 

in Rohrleitungen transportiert

Biogas wird auf Erdgasnetzqualität 

aufbereitet (CO2, H2O, H2S 

abgetrennt)

CH4 wird in Rohrleitung zur 

Einspeiseanlage transportiert und 

dort komprimiert und in Erdgasnetz 

eingespeist

BG-Aufbereitung

Rohrleitung CH4

Einspeiseanlage

Erdgasnetz

Verbindungsleitung

Rohrleitung 

Rohbiogas

grünes CO2,

H2O, H2S …
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Kosten des Netzanschlusses: 13)

Gilt immer: 25 % Anschlussnehmer, 75 % Netzbetreiber

Verbindungsleitung < 1km: max. Kosten 250.000 € für Anschlussnehmer, 

      Rest trägt Netzbetreiber 

Verbindungsleitung > 10 km: 25/75 Regelung

Verbindungsleitung 1 – 10 km: früher: max. 250.000 €,

       jetzt: 25/75 Regelung ohne Kostendeckel 14)

Netzanschluss ist Eigentum des Netzbetreibers

→ Nach neuer Lesart der Verordnung: 14)

    Netzanschlusskosten für Entfernungen 1 – 10 km stark gestiegen
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Clusterung von Biogasanlagen
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Biogasanlagen (BGA)-Cluster:

Zusammenschluss von mehreren BGAs 

mit gemeinsamer Biogas-

Aufbereitungsanlage (BGAA)

→ Kostenreduktion durch   

    Zusammenschluss

Herausforderungen:

Regelung: privates Gasnetz?

Wer ist verantwortlich für Qualität des 

Gases & Sicherheit des Netzes

Wie werden Kosten verteilt 

(Entfernung, Gasmenge…)

Konsortium muss sich finden

BGA-Cluster

BG-Aufbereitung

Rohrleitung CH4

Einspeiseanlage

Erdgasnetz

Verbindungsleitung

Rohrleitung 

Rohbiogas

grünes CO2,

H2O, H2S …
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Potenzial zur Einspeisung in DE

E
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1
5
)

Größte Clusterungspotenziale zur 

Einspeisung in Schleswig-Holstein, 

Niedersachsen, Bayern & Baden-

Württemberg 15)

→ Potenzial der Clusterung       

ortsabhängig

Ganz DE: ca. 20 % aller BGA 

Anlagen clusterbar* 15)

In BW bis zu 40% der BGAs 

clusterbar* 16)

* Mindest. Leistung des Clusters: ca. 5.000 kW

maximaler Clusterradius: 5 km; maximale Entfernung zur Erdgaspipeline: 10 km
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Clusterfähigkeit abhängig von: 15) 16) 
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Pufferradius rPuffer: berechnet aus 

Leistung der BGA und 

Energiebelegung (2.000 kWh/a∙m), 

gibt Entfernung an, in der es 

rentabel ist Biogas zu transportieren

Clusterradius rCluster: maximaler 

Radius des Clusters, gibt maximale 

(räumliche) Größe des Clusters vor 

Entfernung der BGAA zum 

Erdgasnetz

rPuffer

rCluster

BGAs 

 mögliche BGAs im Cluster

 

→ Überschneiden sich die roten Kreise, kann ein Cluster gebildet werden
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Beispielcluster Donaueschingen (BW): 16)

Maximaler Clusterradius:   10 km

Anzahl BGAs in Cluster:   21

Leistung Cluster gesamt (Hi):  42.000 kW

Rohbiogasvolumenstrom (NTP): 7.800 m3/h

Rohrlänge zwischen BGAs :  48 km

Rohrlänge BGAA zu Pipeline:  8 km
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Kosten für Biomethaneinspeisung aus Clustern 

Abhängig von 

Anlagengröße

ca. 5 – 7 ct/kWh(Hi) 

(ohne Aufbereitung und 

Einspeisung)

Biomethangestehungs-

kosten (BGA) 17)
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0,9 ct/kWh(Hi)  (rCluster = 5 km) bis 1,1 ct/kWh(Hi) (rCluster = 10 km) 

Transport (Rohrleitungskosten) großer Einfluss auf CAPEX

Kosten abhängig von Anzahl an BGAs, Leistung und Rohrleitungslänge

große Cluster nicht unbedingt günstiger (höhere Rohrleitungskosten)



Zukunftsperspektiven

Kopplung mit Power-to-Gas (PtG)
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Kopplung mit Power-to-Gas (PtG)

Grundlagen
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Methanisierung von biogenem CO2

Katalytisch oder biologisch Methanisierung

4 𝐻2 + 𝐶𝑂2 → 𝐶𝐻4(𝑔) + 𝐻2𝑂 𝑙  

      ∆RH = -206 kJ/mol

CO2 aus der Biogasaufbereitung

Abhängig von Biomasseverfügbarkeit

H2 aus Wasserelektrolyse gewonnen 

hoher Strombedarf

Abhängig von der Verfügbarkeit des Strom 

aus Erneuerbaren Energien

Kat. und biol. Methansierung sind demonstrierte Technologien 

(Mörs et al. (2020) 21)) 



Kopplung mit Power-to-Gas (PtG)

Potenziale in Baden-Württemberg
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EE-Überschussstrom in BW 

→ H2-Erzeugung

Biomasseverfügbarkeit in BW

→ CO2 aus BGAs 
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→ Regionale Unterschiede, meist limitiert EE-Überschussstrom das PtG-Potenzial 



Kopplung mit Power-to-Gas (PtG)

Gasgestehungskosten
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→ Kosten abhängig von Anlagengröße, 9 – 11 €ct/kWh(Hi)

→ Elektrolyseur: ca. 40 – 50 % der Gesamtkosten → Kosten stark abhängig von 

Strompreis

6 Mio. m3/a SNG 

3 Mio. m3/a SNG 

1,5 Mio. m3/a SNG 

9 Mio. m3/a SNG 

9,2 Mio. m3/a SNG 
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H2-Produktion: Zweistufige
Druckfermentation
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Methan und Wasserstofferzeugung in zweistufiger Druckfermentation

Vergleich mit dem Stand der Technik

80

Stand der Technik

Trennung der Abbaustufen

Abbau der Biomasse in 4 

Schritten in einem Reaktor

Gebildetes H2 wird direkt im 

Prozess zu CH4 umgesetzt

H2-Produktion in Hydrolysereaktor 

(HR) in saurem Milieu

Umsetzung von Fettsäuren zu 

CH4 in Methanogenesereaktor 

(MR) unter Druck

Komplexe Moleküle z. B. Proteine, 

Kohlenhydrate, Fette

Fettsäuren, AlkoholeAminosäuren, Zucker

Flüchtige Fettsäuren

Methan, CO2

Methan, CO2

H
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/
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2

CO2

Hydrolyse
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Methanogenese Methanisierung

Gärrest (l)

Biomasse

Zweistufige
Druckfermentation

MR
HR MR

Membran

HR-Gas
50 Vol.-% H2

50 Vol.-% CO2

MR-Gas
> 75 Vol.-% CH4

Rest CO2

Gärrest (s)



Methan und Wasserstofferzeugung in zweistufiger Druckfermentation

Technische und ökonomische Daten
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Temperatur: ~ 55 °C; 

Betriebsdruck: 1 bar

pH-Wert: < 5,5 

H2-Produktion: ~ 0,1 m³/kg Biomasse (l)

H2-Gehalt: > 50 Vol.-% möglich 

Spurengase: Schwefelverbindungen

Temperatur: ~ 37 °C 

Betriebsdruck: > 4 bar

pH-Wert: 6 – 7

CH4-Produktion: ~ 0,1 m³ / kg Biomasse (l)

CH4-Gehalt: > 75 Vol.-% 

Spurengase: Schwefelverbindungen

Hydrolysereaktor (HR) 32) Methanogenenereaktor (MR) 32)

Spezifische Gestehungskosten bezogen auf LHV

Methan:  0,06 €/kWh inkl. Einspeisung bei 4 bar 20)

Wasserstoff: Die H2-Produktion ist Gegenstand der Forschung und es können 

   keine Gestehungskosten angeben werden.
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H2-Produktion: Methanpyrolyse
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Wasserstofferzeugung aus Biogas über Methanpyrolyse

Stand der Technik

Methanpyrolyse ist die Spaltung von Methan (CH4) in festen Kohlenstoff 

(C) und Wasserstoff (H2) unter Ausschluss von Sauerstoff.

CH4 (g) → C (s) + 2 H2 (g) ∆RH = 76 kJ/mol

Start der Zersetzungsreaktion: ohne Katalysator bei T > 700 °C [Q]

bei katalysierter Pyrolyse ab T = 500 °C 23)

Verfügbarkeit der Technolgie (TRL 3 – 8)

Großtechnische Pyrolyse nur für Rußproduktion umgesetzt 24)

Für großtechnisch Verfahren und Kleintsanwendungen werden

verschiedene Verfahren erforscht

83

 BASF erwartet großtechnische Umsetzung bis zum Jahr 2030



Wasserstofferzeugung aus Biogas über Methanpyrolyse

Grundlagen
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Temperatur: 750 – 2100 °C

Methanumsatz in Abhängigkeit     

des eingesetzten Verfahren: 

Plasma: 33 – 94 %

Thermisch: 80 % 

Katalytisch: 90 – 92 %

Pilotanlagen im Testbetrieb: 

Bis zu 144 m³/h (NTP) 

Ohne Katalysator:

Wärmebereitstellung bei Temperaturen 

größer 1000 °C und 

Feststoffablagerungen (C) im Reaktor

Katalysierte Pyrolyse: 

Feststoffablagerungen (C) im Reaktor 

oder am Katalysator

Reinheit des festen Kohlenstoff 

(Nebenprodukte: Teere, Aromaten usw.)

Betriebsparameter Herausforderungen

 Es besteht hoher Forschungsbedarf für die technische Umsetzung



Wasserstofferzeugung aus Biogas über Methanpyrolyse

Containeranlagen an BGA

85

Verwendung von aufbereitetem Biomethan

‒ Entschwefelung auf Restschwefelgehalt von < 1ppb notwendig

Einsatz Biogas nicht erprobt → Bildung von CO im Produktgas

Wasserstoff-Produktionskosten mit Containeranlagen 25)

Angaben eines Unternehmens: 3,0 –  3,5 €/kg [Q]

Eigene Berechnungen (Biogaskosten ~ 0,07 €/kWh): 5,5 – 11,4 €/kg 

Methan-

pyrolyse
H2

Biomethan Produktgas-  

aufbereitung

Eduktgas-  

aufbereitung

Kohlenstoff

Biogas-

aufbereitungsanlage

Biogasanlage

Biogas

Nebenprodukte

 Technologiehersteller: z. B. Graforce GmbH, H2Plas GmbH
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Methanreformierung

Endotherme katalytische Umsetzung von CH4 mit H2O zu H2

Großtechnische umgesetzt zur Erzeugung von 6 Mrd. m³/a H2         

(18 TWh bezogen auf LHV) in Deutschland

Down-Scaling für die Anwendung an dezentralen BGA notwendig

 Einsatz von modularen Containeranlagen

Methan-

reformierung H2Biomethan

Produktgas-

aufbereitung

Eduktgas-

aufbereitung

H2O

Biogas-

aufbereitungsanlage

Biogasanlage
Biogas

Abgas

Wassergas-

shift



 Bsp.: Linde-Reformer mit einer Kapazität von ca. 50.000 m³ H2/h 

Temperatur 700 – 900 °C

Betriebsdruck 14 – 40 bar

Katalysator nickelbasiert

Energ. Aus-

nutzungsgrad

65 – 75 %

Wasser-

stoffgehalt 

96 – 99,98 Vol.-%

Spurengase CH4, N2, Ar, 

CO + CO2 < 10 ppm)

Wasserstofferzeugung aus Biogas über Methanreformierung

Stand der Technik (TRL 9)
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1. Gasreinigung (Entschwefelung)

2. Reformierung

CH4 + H2O 
700 −900 °𝐶

 CO + 3 H2  

∆RH = 206 kJ/mol

3. Wassergas-Shift-Reaktion

CO + H2O 
250 −400 °𝐶

 CO2 + H2

∆RH = -41 kJ/mol

4. Gasaufbereitung (z. B. PSA)

Dampfreformierung (SMR) Prozessparameter
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Integrierte Prozessschritte 26) 27)

 Einfache Kapazitätserweiterung durch modularen Aufbau

Eduktgasaufbereitung:

Entschwefelung auf < 1 ppm

Einsatz von Biogas (CH4 und CO2) oder 

Biomethan im Reformierungsreaktor mit 

Dampf/Kohlenstoffverhältnis von 3 - 4

Wassergas-Shift-Reaktor

Beheizung der Reformierung mit           Off-

Gasen (FLOX-Brenner)

H2-Aufbereitung auf yH2 = 99,999 Vol.-% mit 

Druckwechseladsorption (PSA)

Temperatur 700 – 900 °C

Betriebsdruck 14 – 18 bar

Katalysator Nickelbasiert

Energ. Aus-

nutzungsgrad

60 %

78 % inkl.     

Abwärmenutzung

Prozessparameter
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Investitionskosten für eine modulare Containeranlage

Wasserstoff-Produktionskosten

 5 – 6 €/kg (15 – 18 € Cent/kWh bezogen auf LHV)
(Die H2-Produktionskosten gelten für Biogas-Gestehungskosten von 7 € Cent/kWh)

Biogasvolumenstrom (yCH4 = 0,58) H2-Erzeugung Investitionskosten

1 Reformer 48 m³/h (NTP) 54 m³/h (NTP) ~ 1,5 Mio €

3 Reformer 160 m³/h (NTP) 200 m³/d (NTP) ~ 2,0 Mio €

 Technologiehersteller: z. B. WS Reformer GmbH
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Rohbiogas

H2O

H2O

H2O

CH4

CO2

Zentrale H2-Produktion

CO2

H2
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Dezentrale H2-Produktion

- +

PtG
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Qualitative Bewertung

Für beide Ansätze gibt es 

Einsatzszenarien mit jeweiligen 

Vor- und Nachteilen

TRL: 3 - 8 → großtechnische 

Umsetzung der Pyrolyse ab 2030
Dezentral Zentral

Versorgung von dezentrale H2-Netzen    

und Verbrauchern

+ o

CO2-/ C-Nutzung/Speicherung o +

H2-Produktionskosten im Vgl. zum SdT - o
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Zusammenfassung und Fazit I

Potenziale und Biomethan als Kraftstoff
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Relevantes wirtschaftliches Potenzial an Biogas aus Reststoffen vorhanden:   

4 –  5,1 Mrd. m³/a; 43 – 55 TWh (HHV)1)

Es gelten strenge Nachhaltigkeitskriterien für die Inverkehrbringung von 

Biokraftstoffen → Biomethan aus Reststoffen erfüllt die Kriterien

Bio-CNG und Bio-LNG haben großes Potenzial (LNG: bis 33 TWh in 2030) für 

Kraftstoffsektor 

Zunahme der Nachfrage insbesondere im Schwerlastverkehr erwartet

Umsetzung und damit THG-Emissionsreduktion sofort möglich

Um bis 2030 20 TWh Biomethan zu produzieren, müssen jährlich 60 BGAA 

gebaut werden mit jeweiliger Kapazität heutige Einspeiseanlagen (Mittelwert)
1) Die in dieser Studie durchgeführt Bewertung des Biogaspotenzials in Deutschland basiert auf Literaturdaten. D. h. 

die aktuellen Entwicklungen in Bezug auf den Erdgaspreisanstieg seit Q3/21 und die Verwerfungen auf Grund des 

Ukrainekriegs wurden in dieser Studie nicht berücksichtigt. 
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Zukunftsperspektiven Biomethan
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Durch Kopplung mit PtG kann CO2 direkt an BGA genutzt werde und es ist in 

etwa eine Verdopplung den Methan-Potenzials möglich

Zukünftig Kostenreduktion für Methan aus PtG (sinkende EE-Stromkosten)

Durch die Clusterung von BGA steigt das Potenzial zur Biomethaneinspeisung

Bio-LNG ermöglicht einen dezentralen und einen vom Erdgasnetz unabhängig 

Vertrieb von Biomethan als Kraftstoff (v. a. Schwerlastverkehr) 
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Zukunftsperspektiven H2
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Technologien für H2-Erzeugung verfügbar (TRL 3 - 8)

H2 aus Biogas führt zu energetischen Verlusten gegenüber der direkten 

Nutzung des Biomethans

H2 aus Biogas Option zur Flexibilisierung einer BGA

Bei der dezentralen Erzeugung von H2 aus Biogas ist                              

CO2-/C-Nutzung/Speicherung eingeschränkt möglich 

‒ Vor allem zentrale H2-Produktion hat Potenzial für negative Emissionen

 Die detaillierte technoökonomischen Bewertung der Produktion von H2 

aus Biogas muss im Rahmen einer weiterführender Studie erfolgen
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Carbon footprint von Synthesegasen aus Strom 

(Grundsatzüberlegungen)
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Grauer
H2 oder 
grauer
Strom 

Grüner H2 
oder grüner

Strom

Grünes
CO2

Graues
CO2

2 3

1 4

1

2

3

4

Mit grünem H2 und grünem CO2 wird ein 
klimaneutrales Gas (Methan) hergestellt.

Mit grünem H2 und grauem CO2 wird ein Gas (Methan) 
hergestellt, dass das CO2 länger im Energiesystem hält und 
aufgrund der damit verbundenen Mengensubstitution von 
fossilem Gas auch zur Emissionsminderung bilanziell beträgt. 

Mit grauem H2 und grünem CO2 wird z.B. der Output von 
Biogasanlagen erhöht. Das Produkt ist klimatechnisch Biogas 
unterlegen, jedoch je nach carbon-footprint des Wasserstoffs ggf. 
anderen fossilen Gasen überlegen.

Mit grauem H2 und grauem CO2 entsteht ein unattraktives 
Energie-Produkt. Allerdings könnte das Methan ggf. stofflich 
genutzt und zur weiteren Polymerisation eingesetzt werden, 
wodurch keine Emissionen entstehen. 

P2G und Methanisierung
2 H2 elektr. + CO2 → CH4 + O2



Carbon footprint von Synthesegasen (Erklärung siehe Folgeseite)
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Carbon footprint von Synthesegasen: Findings des Projektes 

HELMETH

Prof. Dr. Gerald Linke, CEO DVGW112

1

The present analysis investigates the environmental impacts of the HELMETH 
concept system, in terms of Global Warming Potential for the production of 1 MJ of 
Synthetic Natural Gas. The results of CH4 derived from Power-to-Gas were compared 
to natural gas extraction and transportation to Central Europe. Three key parameters 
have been identified that primarily influence the results: 
• Electricity input. Relevant scenarios developed: Electricity generation from wind 

power, German electricity mix of 2020 and corresponding projection for 2050; 
• CO2 separation impact. Corresponding scenarios: CO2 as waste product from 

biogenic sources (biogas and biomethane plants), from ambient air (DAC) or 
specific separation from the flue gases of coal/natural gas fired power plants 
and of industrial sources (cement/steel production and refinery); 

• Electrolyzer (PtG) efficiency. The influence of the improved PtG efficiency 
provided by the High Temperature electrolysis/Heat Integration concept of 
HELMETH has been quantified, compared to standard PtG efficiencies from Low 
Temperature electrolysis technologies. 

In order to provide a general overview of the GWP behaviour of the HELMETH 
concept system operation, the results of the abovementioned scenarios were 
interpolated in to one single contour diagram, covering a wide range of possible 
electric and CO2 feeds. A complete “Carbon map” of the HELMETH concept system 
operation has been herewith developed, aiming to support the corresponding 
exploitation plan and in the last stage of the project, to provide added value to the 
business cases elaborated in parallel within WP5. 

2

The major findings regarding the GWP of HELMETH SNG production were 
the following: 
• Carbon negative operation is achieved by non-fossil CO2 sources and 

an electric feed GWP of below 140-150 g CO2-eq/kWh. Therefore, 
carbon negative operation is feasible, even with current or near future 
grid power input. In other words, a full renewable input is not a 
necessity. 

• Lower GWP than extracting and transporting fossil NG is achieved by: 
• biogenic/atmospheric sources and electric carbon load of 

below 180-190 gr CO2-eq/kWh and 
• fossil CO2 source (however carrying only the corresponding 

compression impact) and a near fully renewable electric input 
(below 40 gr CO2-eq/kWh). 

• Existing PtG concepts powered by LT-electrolyzers feature higher 
requirements in terms of «clean» electric feed in order to achieve 
«Carbon negative» or «Better-than-NG» environmental performance. 
Relevant calculations show a requirement of 30% lower GWP of the 
electric feed, in order to reach the GWP vaules of PtG operation with 
HT-electrolysers. 
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Beispiel: Bio-Methan als Emissions-Falle
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… auf die Bilanz kommt es an!
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Abgewandeltes Beispiel: Synthese-Methan als neues, klimaneutrales 

‚Erdgas‘ über direct air capture of CO2
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In mehreren Schritten wird aus CO2 und Grünem Wasserstoff "Carbon Black" (Quelle: gwf Gas + 
Energie 11-12/2020).
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