
Rund ein Sechstel des Primärenergiebedarfs in 
Deutschland wird derzeit durch erneuerbare 
Energien gedeckt [1]. Um die nach dem Urteil 
des Bundesverfassungsgerichts im August 2021 
revidierten deutschen Klimaziele (Treibhaus
gasneutralität bis 2045) zu erreichen (Abb. 1), 
ist es dringend erforderlich, den Anteil der er

neuerbaren Energien in allen Sektoren schnell 
und deutlich zu erhöhen.

Erneuerbares Methan und grüner Wasserstoff 
können bei der Transformation des Energiesys
tems eine wichtige Rolle spielen, da die Mehr
zahl der Nutzer aus den Sektoren Industrie, 

H² im Gasnetz und die Interaktion 
mit Gasmotoren
Erneuerbare Gase wie Biomethan, synthetisches Methan oder Wasserstoff können durch die Substitution fossiler Brenn- 

oder Grundstoffe in allen Sektoren erhebliche Treibhausgas-Reduktionen bewirken. Während Bio- und synthetisches 

Methan problemlos in die bestehende Gasinfrastruktur eingespeist werden können, ist die Beimischung von Wasserstoff 

begrenzt oder erfordert eine Anpassung sowohl der Gasinfrastruktur als auch der Endverbraucher. Vor diesem Hintergrund 

hat das von der Forschungsvereinigung Verbrennungskraftmaschinen e. V. (FVV) und dem DVGW geförderte Gemein-

schaftsprojekt „H² in the gas network and interaction with gas engines“ (DVGW-Fördernummer: G 201914) insgesamt fünf 

verschiedene Transformationsszenarien hin zu einer defossilisierten Gasversorgung im Jahr 2050 analysiert, um den 

kosteneffizientesten Transformationspfad zu identifizieren. Dazu wurden die Gasbereitstellungskosten sowie die techni-

schen Maßnahmen und Anpassungskosten für die Gasinfrastruktur und die Endverbraucher unter Berücksichtigung 

unterschiedlich steigender Wasserstoffkonzentrationen im Erdgasnetz untersucht und bewertet. Der Fokus der anwen-

dungsspezifischen Betrachtungen richtete sich dabei insbesondere auf CNG-Fahrzeuge und stationäre Gasmotoren.
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Abb. 1: Zulässige Treibhaus-
gas-Emissionen nach dem 
angepassten Bundes-Klima-
schutzgesetz [2]
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Haushalt, Gewerbe/Handel/Dienstleistungen 
(GHD) und Energie über das deutsche Erdgasnetz 
bereits an eine gut ausgebaute Versorgungs
infrastruktur angebunden ist. Durch die Substi
tution von fossilen Brenn und Grundstoffen 
durch Biomethan, synthetisches Methan oder 
Wasserstoff können demnach bereits kurzfristig 
hohe Treibhausgasreduzierungen sowie eine 
Diversifizierung der Gasversorgung erreicht wer
den. Während Biomethan und synthetisches 
Methan problemlos in die bestehende Gasinfra
struktur eingespeist werden können, ist die Bei
mischung von Wasserstoff bisher nur einge
schränkt möglich oder erfordert eine schrittwei
se Anpassung sowohl der Verteilinfrastruktur als 
auch der entsprechenden Endverbraucher. Laut 
DVGWArbeitsblatt G 260 [3] müssen insbeson
dere unterirdische Gasspeicher, CNGFahrzeuge 
(Compressed Natural Gas), Gasturbinen, statio
näre Gasmotoren sowie industrielle oder häus
liche Gasanwendungen hinsichtlich ihrer Was
serstoffverträglichkeit geprüft werden, wenn 
größere Mengen Wasserstoff in das Netz einge
speist werden. So ist z. B. nach UN ECE R 110 [4] 
und EN 167232 [5] die Wasserstofftoleranz der 
bestehenden CNGFahrzeugflotte durch das 
Tanksystem und die Kraftstoffspezifikationen 
auf einen Maximalwert von 2 Volumenprozent 
(Vol.%) H2 begrenzt. Dementsprechend müssen 
auch CNGTankstellen bei der Betankung einen 
Wasserstoffgehalt von unter 2 Vol.% sicherstel
len. Verschiedene Studien weisen jedoch darauf 
hin, dass die Beimischung von bis zu 10 Vol.% 
H2 für große Teile des Gasnetzes bereits heute 
möglich ist [6–9]. Der DVGW ist bestrebt, die 
WasserstoffBeimischungsgrenze auf 20 Vol.% 
zu erhöhen. Vorbereitende technische Prüfun
gen finden derzeit z. B. im Rahmen des Gemein
schaftsprojekts H220 von Avacon und DVGW 
(DVGWFörderkennzeichen G 201902) in einem 
MitteldruckVerteilnetzabschnitt der Avacon 
Netz GmbH mit rund 35 km Leitungslänge und 
etwa 350 Netzkunden statt [10].

Dennoch erfordern höhere und schwankende 
Konzentrationen von Wasserstoff im Gasnetz 
in vielen Fällen eine Anpassung der (wasserstoff
sensiblen) Infrastruktur und Nutzer. Insbeson
dere für CNGFahrzeuge und stationäre Gasmo
toren steht eine detaillierte technoökonomi
sche Analyse zum Umgang mit steigenden 
Wasserstoffkonzentrationen im Gasnetz bisher 
noch aus. Vor diesem Hintergrund wurden in 
der Studie „H2 in the gas network and interac
tion with gas engines“ unterschiedliche Trans
formationspfade für das deutsche Gasnetz hin 

                        



zu einer treibhausgasneutralen Gasversorgung 
betrachtet, die im Einklang mit den (ursprüng
lichen) deutschen Klimazielen1 (Treibhausgas
neutralität bis 2050) sind. Die gasinfrastruktur
seitigen Betrachtungen wurden von DVGWEBI 
und DBI durchgeführt, KITIFKM, Frontier Eco
nomics und KITITES untersuchten den Anpas
sungsbedarf von CNGFahrzeugen und statio
nären Gasmotoren. Insgesamt wurden fünf 
Transformationspfade betrachtet:

•  100 Vol.% erneuerbares Methan bis 2050
•  0–2 Vol.% Wasserstoff, 98–100 Vol.% erneu

erbares Methan bis 2050
•  0–10 Vol.% Wasserstoff, 90–100 Vol.% er

neuerbares Methan bis 2050
•  0–30 Vol.% Wasserstoff, 70–100 Vol.% er

neuerbares Methan bis 2050
•  100 Vol.% Wasserstoff bis 2050

Um den kosteneffizientesten Transformations
pfad zu identifizieren, wurden die Bereitstel
lungskosten für erneuerbare Gase sowie die er
forderlichen technischen Anpassungen und 
Anpassungskosten für die Gasinfrastruktur und 
die daran angebundenen Endverbraucher (mit 
dem Fokus auf CNGFahrzeugen und stationä
re Gasmotoren) identifiziert und bewertet. Die 
Betrachtungen wurden vor dem Hintergrund 

einer erhöhten und sich verändernden Wasser
stoffkonzentration im Erdgasnetz sowie einer 
sehr ambitionierten Entwicklung der CNG
Fahrzeugflotte durchgeführt. Dazu wurde für 
jeden Pfad ein quantitatives Kostengerüst er
stellt, um die entsprechenden makroökonomi
schen Kosten zu ermitteln und einen kostenop
timalen Transformationspfad für die deutsche 
Gasinfrastruktur und die zugehörigen Endver
braucher zu bestimmen (Abb. 2).

Gasnachfrage-Szenario

Die den Transformationspfaden zugrunde lie
gende Gasbedarfsentwicklung wurde aus dem 

„Szenario I“ des Netzentwicklungsplan Gas 
2020–2030 (NEPGas I) [11] übernommen und 
unter Berücksichtigung von parallel laufenden 
Analysen im Rahmen des DVGWProjekts 
„Roadmap Gas 2050“ [12] mit (Import)Poten
zialen für erneuerbaren Wasserstoff (EEH2) und 
erneuerbares Methan aus PowertoGasAnlagen 
(EECH4) und Biomassevergasung (SNG) bzw. 
Biomethan (BioCH4) verknüpft. Auf diese Wei
se wurde für jedes Transformationsszenario der 
H2Hochlauf im Gasnetz sowie die Substitution 
von fossilem Erdgas durch erneuerbares Methan 
aus inländischer bzw. ausländischer Produktion 
abgeleitet. In Tabelle 1 ist der leitungsgebunde

CNG-
Fahrzeuge

Stationäre
Gasmotoren

CNG-
Tankstellen

Häusl. Gas-
anwendungenGaskraftwerke

Bereitstellungs-
kosten EE-Gase

Anpassungs-
kosten

100 % EE-
CH4

Gasnachfrage-Szenario

Gasnetz

0–10 % EE-
H2*

0–30 % EE-
H2*

100 % EE-
H2

0–2 % EE-
H2*

Transformationspfade
zu einem defossilisierten Gasnetz bis 2050

* Rest: EE-CH4

Gas System DE Ausblick: EU
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Systemmodellierung

Gesamtsystemkosten
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Maßnahmen

vs.
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1 Zum Zeitpunkt der Bearbeitung dieser Studie waren die Klimaziele des deutschen Klimaschutzgesetzes von 2019 
gültig (Treibhausgasneutralität bis 2050). Die Betrachtungen in dieser Studie beziehen sich daher auf die inzwischen 
überholten Treibhausgasminderungsziele.

Abb. 2: Allgemeiner Ansatz 
zur Ermittlung kostenoptimaler 
Transformationspfade für die 
Gasinfrastruktur und die 
angebundenen Endnutzer (mit 
Schwerpunkt auf Gasmobilität 
und stationären Gasmotoren) Q

ue
lle

: d
ie

 A
ut

or
en



ne Gasbedarf entsprechend dem Sze
nario „NEPGas I“ dargestellt. Wie aus 
der zugrunde liegenden Gasbedarfsent
wicklung hervorgeht, ist das Szenario 

„NEPGas I“ speziell im Hinblick auf die 
Entwicklung der CNGFahrzeugflotte 
als sehr ambitioniert einzustufen.2 Für 
den technoökonomischen Vergleich 
der verschiedenen Transformationspfa
de und der im Fokus stehenden Analy
se des Anpassungsbedarfs von stationä
ren Gasmotoren und CNGFahrzeugen 
ist eine entsprechende Relevanz der 
betrachteten Nutzergruppen im Jahr 
2050 jedoch obligatorisch. Dement
sprechend ist das Szenario „NEPGas I“ 
zwar gut geeignet, um im Rahmen die
ser Studie die Mehrkosten unterschied
licher GasnetzTransformationspfade 
zu bewerten – es sollte aber im Vergleich 

mit anderen Energieszenarien immer 
als ein Ex tremszenario mit geringer 
Eintrittswahrscheinlichkeit betrachtet 
werden.

Abbildung 3 zeigt die Ergebnisse des 
Hochlaufs von Wasserstoff und erneu
erbarem Methan für die Stützjahre 
2022, 2030, 2040 und 2050 am Beispiel 
der Transformationsszenarien 0 Vol.% 
H2, 0–30 Vol.% H2 und 100 Vol.% H2. 

Im Szenario 0 Vol.% H2 wird im gesam
ten Betrachtungszeitraum ausschließ
lich Erdgas bzw. erneuerbares Methan 
über das Gasnetz transportiert. Dem
gegenüber steigt der Anteil von Wasser
stoff im Gasnetz in den Szenarien 
0–2  Vol.% H2, 0–10 Vol.% H2 und 
0–30 Vol.% H2 kontinuierlich an, bis 

der entsprechende Zielwert im Jahr 
2050 erreicht ist. Im „100 Vol.% H2“
Szenario wird die gesamte Methan
menge im Gasnetz im Jahr 2050 durch 
(erneuerbaren) Wasserstoff ersetzt. An
gelehnt an die aktuellen Diskussionen 
um die Dekarbonisierung des deut
schen Gasnetzes [13, 14] wurde dabei 
angenommen, dass bis zum Jahr 2040 
zunächst ein Wasserstoffanteil von 
30 Vol.% im Gasnetz erreicht wird. Die 
Versorgung erfolgt über die lokale 
 H2Produktion vor Ort sowie über ein 
vorgelagertes H2BackboneNetz, wel
ches bis 2030 insbesondere für die 
Indus triestandorte im Nordwesten 
Deutschlands zur Verfügung steht und 
sich von dort aus in weitere Teile 
Deutschlands ausbreitet. Ab 2040 ste
hen über das  H2BackboneNetz dann 
an immer mehr Orten ausreichende 
Mengen an Wasserstoff zur Verfügung, 
sodass das bestehende Gasnetz bis 2050 
sukzessive in ein reines Wasserstoff
Netz umgewandelt wird.

Aus dem zugrunde liegenden Gasnach
frageszenario wurden anschließend die 
entsprechenden Bestandsentwicklun
gen für CNGFahrzeuge und Tankstel
len abgeleitet (Abb. 4 & 5). Die Fahr
zeugbestandsentwicklung wurde dabei 
in allen Szenarien als identisch ange
nommen. Da die Transformation der 
Gasinfrastruktur einen kontinuierli

Leitungsgebundener CH4-Bedarf  
in TWh (HS, Brennwert)

2017 2030 2050

Gebäude 394 296 154

Industrie 261 297 281

Verkehr (Straße) – nur CNG 2 12 57

nichtenergetische Nutzung 38 69 157

Stromsektor 274 333 280

Summe 969 1.007 929

Tabelle 1: Leitungsgebundener Gasbedarf nach dem Szenario „NEP-Gas I“ [11]
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2 Die zugrunde liegende Gasbedarfsentwicklung entspricht einem Anstieg des CNGFahrzeugbestands von heute ca. 100.000 Fahrzeugen auf ca. 
12 Mio. Fahrzeuge im Jahr 2050.

Abb. 3: Hochlauf von erneuerbarem Wasserstoff und Methan in den betrachteten Transformationsszenarien
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chen Prozess darstellt, der regional unterschied
lich schnell abgeschlossen ist, müssen CNG
Fahrzeuge speziell im „100 Vol.%“Szenario mit 
einer vergleichsweise großen Wasserstoff
schwankungsbreite von 0 Vol.% Wasserstoff 
(Netzgebiet, in dem die Transformation noch 
nicht begonnen  wurde) bis 100 Vol.% Wasser
stoff (Netzgebiet mit bereits abgeschlossener 
Transformation) kompatibel sein. Nur so wird 
gewährleistet, dass die CNGFahrzeugflotte zu 
jedem Zeitpunkt auf alle CNGTankstellen in 
Deutschland zurückgreifen kann. Aufgrund der 
hohen Reinheitsanforderungen von Brennstoff
zellen wurde zudem angenommen, dass Brenn
stoffzellenfahrzeuge (FCEV) im „100  Vol.% H2“
Szenario nicht über das Gasnetz, sondern extern 

per H2Trailer mit Wasserstoff versorgt werden. 
Das bedeutet, dass Brennstoffzellenfahr zeuge 
bei der Bewertung der Mehrkosten der betrach
teten Transformationspfade keinen Kostenun
terschied verursachen.

Für stationäre Gasmotoren wurde u. a. auf Basis 
der „Langfristszenarien für die Transformation 
des Energiesystems in Deutschland“ [15] – unter 
Berücksichtigung des aktuellen BHKWBestands 
und eines FuelSwitch von Diesel zu Gas für die 
Hälfte der derzeit betriebenen DieselBHKW – 
eine Bestandsentwicklung für stationäre Gas
motoren in den Szenariorahmen integriert 
(Abb. 6). Im Gegensatz zu den CNGFahrzeugen 
wurde bei den stationären Gasmotoren auf
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Abb. 4: Fahrzeugbestandsent-
wicklung bis 2050, abgeleitet 
aus dem Szenario „NEP-Gas I“. 
Im „100 Vol.-% H²“-Szenario 
können CNG-Fahrzeuge mit 
100 Vol.-% Wasserstoff 
betrieben werden.

Abb. 5: Bestand an CNG- 
Tankplätzen („0–2 Vol.-% 
H²“-Szenario) bis 2050, 
abgeleitet aus CNG-Fahrzeug-
bestandsentwicklung
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grund ihres definierten Standortes angenom
men, dass diese im „100  Vol.% H2“Szenario 
ausschließlich an bereits transformierte Was
serstoffleitungen angeschlossen werden. 

Transformationspfade-Modell

Für die Ermittlung der Gesamtsystemkosten der 
betrachteten GasnetzTransformationspfade 
wurde das im Rahmen des DVGWProjekts 
G 201624 [16] entwickelte Transformationspfa
deModell verwendet. Dieses Modell berechnet, 
unter Berücksichtigung einer projizierten Gas
bedarfsentwicklung, kostenoptimale Transfor
mationspfade für Gasnetze und speicher hin 
zu einer treibhausgasneutralen Gasversorgung. 
Das GasinfrastrukturModell wurde im Rahmen 
dieser Studie um weitere Aspekte des deutschen 
Gassystems erweitert. Abbildung 7 zeigt eine 
Übersicht über die vom Modell erfassten Sys
temkomponenten. 

Als Modellinput wurde für jeden Systemaspekt 
innerhalb des Modellierungszeitraums von 
2022 bis 2050 ein MengenKostengerüst erstellt, 
welches den Bestand (z. B. Netzlänge, Anzahl 
der Nutzer), Alter, technische Nutzungsdauer 
und Wasserstofftoleranz der verbauten Kompo
nenten sowie den erforderlichen Anpassungs
bedarf bei steigenden Wasserstoffkonzentrati
onen im Gasnetz beinhaltet. Besonders detail
liert wurden dabei CNGFahrzeuge und statio
näre Gasmotoren betrachtet. Die erforderlichen 
Anpassungen bei höheren Wasserstoffkonzen
trationen sind in Tabelle 2 zusammengefasst.

Grundsätzlich können alle betrachteten System
aspekte an höhere Wasserstoffkonzentrationen 
angepasst werden. Mit steigendem Wasserstoff
anteil im Gasnetz nimmt der Umfang der erfor
derlichen Maßnahmen jedoch zu und steigt bei 
Konzentrationen von 30 Vol.% H2 deutlich an. 
Im Bereich der Gasinfrastruktur ist zur flächen
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Gassystem-Transformationsmodell

Gasbereitstellung Gasinfrastruktur Gasanwendung/Endnutzer

inländische Produktion
•  EE-H2
•  EE-CH4
•  Biogas
•  SNG

Import
•  EE-H2
•  EE-CH4

Transportnetzebene
•  Pipelines
•  Verdichterstationen
•  Untertagegasspeicher
•  Mess- und 
  Regelungstechnik

Verteilnetzebene
•  Hausanschlüsse
•  Pipelines
•  Mess- und 
  Regelungstechnik

•  Gaskraftwerke
•  häusliche
  Gasanwendungen

•  CNG-Fahrzeuge
•  stationäre Gasmotoren 
  (BHKW)

•  CNG-Tankstellen

Abb. 6: Angenommene 
Bestandsentwicklung für 
stationäre Gasmotoren bis 
2050

Abb. 7: Bestandteile des 
Gassystem-Transformations-
modells
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Maßnahmen bei steigenden H²-Konzentrationen im Gasnetz

bis 2 Vol.-% H² bis 10 Vol.-% H² bis 30 Vol.-% H² 100 Vol.-% H²
Gasinfrastruktur •  Austausch von Prozess-

gaschromatografen
•  Austausch von 

 Gusseisen-Pipelines  
im Gasverteilnetz

•  Nachrüsten von  
Untertagegasspeichern

•  Nachrüsten von 
Kompressorstationen

•  Anpassung/Austausch 
von Gasdruckregel-  
und -Messanlagen-
kompo nenten

•  Austausch von 
 Gasmesstechnik

•  Austausch von 
 Kompressorstationen

Gaskraftwerke •  Austausch der  
Gasturbinen

CNG-Tankstellen •  Anpassung von 
Kompressoren

•  Anpassung/Erweiterung 
Speichertanks

•  Dichtheitsprüfung 
verbauter Dichtungen, 
Kraftstoffleitungen

•  Umstellen auf  
H²-Technologie 
(700/350-bar-Betan-
kung)

•  Austausch von 
 Kompressoren

•  Austausch von 
 Speichertanks

•  Austausch Zapfsäulen 
(H²-Dispenser mit 
Vorkühlung)

häusliche  
Gasanwendungen

•  Bei H²-Konzentration 
> 20 Vol.-% müssen 
häusliche Gasanwen-
dungen ersetzt werden.

CNG-Fahrzeuge •  Dichtheitsprüfung 
verbauter Dichtungen, 
Kraftstoffleitungen

•  Einbau von H²-Gas-
sensoren aufgrund 
höherer Anforderungen 
an Explosionsschutz

•  Einbau Kraftstoffquali-
tätssensor zur Bestim-
mung des Mischungs-
verhältnisses von H² und 
CH4 für die Anpassung 
der Motorbetriebsbedin-
gungen (z. B. Zündzeit-
punkt, Einspritzdauer)

•  Dichtheitsprüfung bei 
Einspritzdüsen

•  Austausch von Kraft-
stoffleitungen durch 
H²-kompatible Edelstahl-
leitungen mit ausrei-
chender Wandstärke

•  Austausch von Speicher-
tanks und Tankventilen

•  Flammensperre bei 
PFI-Fahrzeugen zur 
Vermeidung von 
Flammenrückschlag

•  Einsatz von H²-Tank-
technologie (700-bar-
Pkw, 350-bar-Lkw)

•  Austausch Einspritz düse

stationäre  
Gasmotoren 

•  Dichtheitsprüfung 
verbauter Dichtungen, 
Kraftstoffleitungen

•  Austausch Turbolader 
zur Vermeidung von 
Leistungsverlusten

•  Einbau Kraftstoffquali-
tätssensor zur Bestim-
mung des Mischungs-
verhältnisses von H² und 
CH4 für die Anpassung 
der Motorbetriebsbedin-
gungen (z. B. Zündzeit-
punkt, Einspritzdauer)

•  Austausch Einspritzdüse
•  Ersetzen von Venturi-

Systemen durch PFI- 
oder DI-System

•  Installation von 
H²-kompatiblen 
Verdichtern bei DI und 
PFI-Systemen, sofern 
kein Anschluss an eine 
Hochdruckpipeline 
besteht (DI: > 50 bar, 
PFI: > 10 bar)

PFI: Saugrohreinspritzung, DI: Direkteinspritzung

Tabelle 2: Anpassungsbedarf Gasinfrastruktur und -Anwendungen bei steigendem H²-Gehalt im Gasnetz
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deckenden Erhöhung der H2Verträg
lichkeit auf 10 Vol.% der Austausch 
von Gussrohrleitungen und Prozessgas
chromatografen erforderlich. Zudem 
müssen Komponenten von unterirdi
schen Gasspeichern angepasst werden. 
Um höhere und variierende Mengen 
an Wasserstoff (> 10 Vol.%) zu ermög
lichen, ist zusätzlich der Austausch von 
Verdichterstationen, Gasdruckregel 
und Messanlagen sowie der Gasmess
technik erforderlich.

Bei Gaskraftwerken wird die Wasser
stofftoleranz durch die bestehenden 
Gasturbinen begrenzt. In der Regel liegt 
die maximale WasserstoffBeimischung 
zwischen 1 und 5  Vol.% H2. Die we
sentliche technologische Herausforde
rung ist die höhere Flammengeschwin
digkeit: Mit zunehmender Wasserstoff
konzentration wird die Flamme insta
biler, was zu einem höheren Risiko des 
Flammenausfalls führt. Außerdem 
verkürzt eine steigende Wasserstoffkon
zentration die Zündverzugszeit. 

Bei den CNGTankstellen werden die 
Kosten im Wesentlichen durch den Gas
kompressor und die Gasspeichertanks 
bestimmt. Mit zunehmendem H2Anteil 
im Gasnetz erhöht sich die erforderliche 
Kompressorkapazität und das Speicher
tankvolumen. Im „100  Vol.% H2“Sze
nario ist zudem der Umstieg von CNG
Technologie (200 bar) auf H2Technolo
gie (700 bar für Pkw, 350 bar für Lkw) 
erforderlich, was zu einem starken An
stieg sowohl der Investitionen als auch 
der Betriebskosten führt. Aufgrund der 
derzeit geringen Nachfrage nach CNG 
im Straßenverkehr ist davon auszuge
hen, dass ein Großteil der CNGBe
standstankstellen für einen starken 
Nachfrageanstieg nicht ausgelegt ist 
und in allen Szenarien entsprechende 
Kapazitätserweiterungen durch den Ein
satz von leistungsstärkeren Verdichtern 
und die Erweiterung der Speicherbänke 
obligatorisch sind. 

Häusliche Gasanwendungen wie Gas
heizungen, Gaskessel und Gasherde 

tolerieren zwar H2Konzentrationen 
von 20 Vol.% [17], bei höheren H2
Gehalten ist die Funktionsfähigkeit 
der Geräte jedoch nicht mehr vollstän
dig gewährleistet. Da der Aufwand und 
die Kosten für die Umrüstung und 
Neuzertifizierung höher sind als für 
den Einbau von neuen H2readyGe
räten, werden Bestandsgeräte bei 
 H2Beimischungen von mehr als 
20 Vol.% ausgetauscht.

Bei den CNGFahrzeugen müssen für 
den Motorenbetrieb bei steigenden und 
variablen Wasserstoffkonzentrationen 
zusätzliche Komponenten verbaut wer
den. Dazu gehören Flammensperren 
bei PFIMotoren im „100  Vol.% H2“
Szenario, Kraftstoffqualitätssensoren 
zur Bestimmung des Mischungsverhält
nisses von H2 und CH4 und Gaslecksen
soren, die Leckagen aufspüren und bei 
Bedarf die Gaszufuhr unterbrechen. 
Ferner müssen alle kraftstoffführenden 
Komponenten den gesteigerten Anfor
derungen an Dichtigkeit und Korrosi



onsbeständigkeit genügen. Im „0–30 Vol.%“ und 
„100  Vol.% H2“Szenario müssen insbesondere Bauteile aus 
martensitischem Stahl, Kunststoff und Gummi geprüft und 
ggf. getauscht werden; dies betrifft insbesondere Kraftstoff
leitungen, Dichtungen und Injektoren. Bei neu entwickelten 
Fahrzeugen sind hier jedoch keine zusätzlichen Kosten zu 
erwarten. Deutlich kostenintensiver stellt sich dagegen die 
Anpassung des Tanksystems dar. Bei steigender H2Beimi
schung nimmt infolge der geringeren Dichte des Wasserstoffs 
sowohl die Motorleistung (insbesondere bei Motoren mit 
Saugrohreinspritzung) als auch die verfügbare Energie des 
Tanksystems ab. Die Leistungseinbußen und Reichweiten
verluste können jedoch durch die Verwendung von Motoren 
mit Direkteinspritzung (DI) kompensiert werden. Eine Um
rüstung von Bestandsfahrzeugen ist aus diesen Gründen 
nicht sinnvoll. Im „100   Vol.%  H2“Szenario muss das 
200barSystem zudem durch 700bar (Pkw) bzw. 350bar
Systeme (Lkw) ersetzt werden. Aufgrund der hohen Kosten 
für das Tanksystem wird der Einsatz von hybridisierten An
trieben empfohlen, mit denen sich das erforderliche Tank
volumen weiter reduzieren lässt.

Bei den stationären Gasmotoren betreffen die notwendigen 
Anpassungen hauptsächlich den Turbolader und die Kraft
stoffversorgung. Im „100  Vol.% H2“Szenario müssen Nie
derdrucksysteme (VenturiDüsen) aufgrund der hohen 
Entflammbarkeit von WasserstoffLuftGemischen und dem 
damit verbundenen Risiko für Flammenrückschlag durch 
Systeme mit Saugrohr oder Direkteinspritzung getauscht 
werden. Anlagen, die nicht an eine Hochdruckpipeline 
angeschlossen sind, müssen zusätzlich mit einem H2kom
patiblen Kompressor (oder zumindest einem Gasbooster) 
ausgestattet werden, um das höhere Kraftstoffdruckniveau 
aufrechtzuerhalten, das für die Direkt oder Saugrohrein
spritzung erforderlich ist. Der Kompressor stellt dabei 
gleichzeitig auch die kostenintensivste Anpassungsmaß
nahme dar.

Neben den Anpassungskosten für die Gasinfrastruktur und 
die Nutzer wurden zudem auch die Bereitstellungskosten für 
erneuerbare Gase berücksichtigt (Tab. 3). Für die Kostenbe
rechnung wurden diese mit den in Abbildung 3 gezeigten 
EEGasHochläufen der Transformationspfade verknüpft.

Ergebnisse der Systemmodellierung

Für die makroökonomische Analyse der betrachteten Trans
formationspfade wurden die kumulierten Gesamtsystem
kosten des deutschen Gassystems im Zeitraum 2022 bis 2050 
modelliert. Diese beinhalten neben den Kosten für die Gas
bereitstellung auch den Investitionsbedarf, der im Zuge der 
regulären Wartungs und Austauschintervalle sowie für die 
ggf. erforderliche Anpassung der Systemkomponenten an 
höhere Wasserstoffkonzentrationen anfällt. Im Falle der Ver
dichterstationen wurden zudem auch die zugehörigen Be
triebskosten berücksichtigt.3

Wie aus den in Abbildung 8 gezeigten Gesamtsystemkosten 
der verschiedenen Transformationspfade hervorgeht, weist 
das „100 Vol.%“Methanszenario mit etwa 2,9 Bio. Euro im 
Zeitraum 2022 bis 2050 insgesamt die geringsten Gesamtsys
temkosten auf. Die Mehrkosten der übrigen Szenarien sind 
jedoch mit maximal 70 Mrd. Euro (= 2,4 %) im Falle des „100 
Vol.% H2“Szenarios verhältnismäßig gering. Demnach sind 
alle Transformationspfade technisch machbar und zeigen trotz 
des unterschiedlichen systemischen Anpassungsbedarfs eine 
ähnliche wirtschaftliche Umsetzbarkeit auf. Dies ist haupt
sächlich auf die geringeren Gasbereitstellungskosten von Was
serstoff im Vergleich zu erneuerbarem Methan zurückzuführen 
(Tab. 3), wodurch die bei steigenden H2Netzkonzentrationen 
zunehmenden Anpassungskosten für Endanwendungen und 
Gasinfrastruktur teilweise kompensiert werden.

Im reinen MethanReferenzszenario ist keine Anpassung der 
Gasinfrastruktur oder der angeschlossenen Nutzer erforder

Bereitstellungskosten 
in ct/kWh (Brennwert)

2020 2030 2040 2050 Quelle

Bio-CH4 (DE) 8 7,5 7 6 [18]

SNG (DE) 8 8 8 8 [12]

EE-H² (DE) 10 9,5 9 8 [DBI]

EE-H² (Import) 12 8 7 6 [12, 19]

EE-CH4 (DE) 18 15 12 9 [DBI]

EE-CH4 (Import) 15 14 12 11 [12]

DE: Produktion in Deutschland, Import: Produktion in Nordafrika und Transport nach Deutschland

Tabelle 3: Gasbereitstellungskosten für erneuerbares Methan und erneuerbaren Wasserstoff

3 Mit steigenden Wasserstoffkonzentrationen im Gasnetz nimmt die erforderliche Verdichterleistung zu und führt zwischen den betrachteten 
Szenarien zu Unterschieden in den Betriebskosten. 
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lich. Mit höheren Wasserstoff anteilen sinken 
die Bereitstellungskosten für erneuerbare Gase 
deutlich, während die Anpassungskosten für 
die Gasinfrastruktur und insbesondere für CNG
Fahrzeuge und KWKAnlagen steigen. In den 
Szenarien 0–30  Vol.% H2 und 100  Vol.% H2 
entfällt der größte Teil der Mehrkosten demnach 
auf die Hersteller bzw. Nutzer von Gasfahrzeu
gen (+41 Mrd. Euro bzw. +142 Mrd. Euro) und 
stationären Gasmotoren (+1,0 Mrd. Euro bzw. 
+23 Mrd. Euro), während aufseiten der Gaswirt
schaft die Mehr kosten für die Anpassung der 
Gasinfrastruktur und der zugehörigen Gas
anwendungen (+26 Mrd. Euro im  „ 0–30  Vol.% 
H2“Szenario bzw. +110 Mrd. Euro im „100  Vol.% 
H2“Szenario) vollständig durch die geringeren 
Gasbereitstellungskosten (45 Mrd. Euro bzw. 

206 Mrd. Euro) kompensiert werden.

Gasnetzseitige Maßnahmen zum Schutz 
sensibler Nutzer

Neben der Anpassung der H2Toleranz der Geräte 
beim Endverbraucher bietet die Abtrennung von 
Wasserstoff über Membranen und die Umwand
lung von Wasserstoff in Methan durch eine Me
thanisierung eine weitere Möglichkeit für was

serstoffsensible Nutzer. Um den Einfluss dieser 
gasnetzseitigen Maßnahmen auf die Gesamtsys
temkosten bewerten zu können, wurde im Rah
men dieser Studie als zusätzliche Sensitivität der 
Einsatz von Membran und Methanisierungssys
temen vor Tankstellen betrachtet. Dazu wurden 
alle CNGTankstellen mit einer vorgeschalteten 
Methanisierungs bzw. Membrananlage ausge
rüstet, um eine maximale Wasserstoffkonzentra
tion von 2 Vol.% im Gaseingangsstrom der CNG
Tankstelle zu gewährleisten. Abbildung 9 gibt 
einen schematischen Überblick über die techni
sche Ausgestaltung der beiden Maßnahmen. Im 
Fall der  Methanisierung konnten Kostenvorteile 
für das „0–30 Vol.% H2“Szenario und das 

„100  Vol.% H2“Szenario ermittelt werden. Im 
„0–10 Vol.%“Szenario übersteigen die Methani
sierungskosten die Kosten für die Anpassung der 
Fahrzeuge und Tankstellen deutlich (Abb. 10). 
Im „0–30  Vol.% H2“Szenario liegen die Kosten 
bei der Verwendung von Methanisierungsmodu
len zur Umwandlung des Wasserstoffs in Methan 
im Vergleich zur Erhöhung der Wasserstofftole
ranz von CNGTankstellen und Fahrzeugen um 
etwa 12 Mrd. Euro geringer. Die Mehrkosten ge
genüber dem reinen MethanReferenzszenario 
(Abb.  10) sinken dadurch von 0,8 Prozent 
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(+23 Mrd. Euro) auf 0,4 Prozent (+11 Mrd. Euro). 
Im „100 Vol.% H2“Szenario sinken die Gesamt
systemkosten durch die Methanisierung um 
156 Mrd. Euro, wodurch gegenüber dem reinen 
MethanReferenzszenario eine Kosteneinsparung 
von etwa 85 Mrd. Euro (2,9 Prozent) erzielt wird.

Im Fall der Membrantrennung wurde die Ab
trennung von Wasserstoff mittels Palladium
Membranen und die anschließende Verwen
dung des hochreinen Wasserstoffs (Reinheit 
> 99,97 Prozent) als Kraftstoff für Brennstoffzel
lenfahrzeuge (DualFuelTankstellenkonzept) 
untersucht (Abb. 9). 

Im Szenario „0–10 Vol.% H2“ führt das Dual
FuelTankstellenkonzept im Vergleich zur An
passung von Fahrzeugen und Tankstellen zu 
deutlichen Mehrkosten (+114 Mrd. Euro) gegen
über dem MethanReferenzszenario (Abb. 11). 
Dies ist in erster Linie auf den geringen Wasser
stoffvolumenstrom zurückzuführen, welcher im 

„0–10 Vol.%“Szenario über die Membranab
trennung bereitgestellt werden kann. Zur Ver
sorgung eines Tankpunkts für Brennstoffzellen
Pkw müsste demnach die „Wasserstoffausbeute“ 
der Membrananlage durch eine deutliche Erhö

hung des Gaseingangsstroms (mit entsprechen
der Rückspeisung des überschüssigen Methan
stroms) erhöht werden. Da die Kapazität und die 
Kosten (Investitions und Betriebskosten) der 
Membrananlage jedoch direkt mit der H2Kon
zentration und dem zugrunde liegenden Gas
eingangsstrom korrelieren, führt dies zu hohen 
Mehrkosten und ist im „0–10  Vol.% H2“Szena
rio nicht wirtschaftlich darstellbar. 

Im Szenario „0–30 Vol.% H2“ fallen die Kosten 
für die Membrananlage aufgrund der höheren 
H2Gasnetzkonzentration deutlich geringer aus. 
Die Kosteneinsparungen (im Vergleich zur Tank
stellen und Fahrzeuganpassung) sind in diesem 
Szenario mit etwa 10 Mrd. Euro ähnlich hoch 
wie bei der Methanisierung, wodurch die Ge
samtsystemkosten im Vergleich zum Methan
Referenzszenario von 23 Mrd. Euro auf etwa 
14 Mrd. Euro sinken. 

Zusammenfassung und Fazit

Im Rahmen der vorgestellten Studie „H2 in the 
gas network and interaction with gas engines“ 
wurden fünf verschiedene Übergangsszenarien 
für das deutsche Gasnetz hin zu einer dekarbo
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nisierten Gasversorgung bis 2050 betrachtet. 
Diese Szenarien basieren auf identischen Gas
bedarfsentwicklungen, berücksichtigen jedoch 
unterschiedliche WasserstoffMethanMischun
gen im Gasnetz. Der Fokus der Untersuchungen 
lag dabei auf dem Anpassungsbedarf von CNG
Fahrzeugen und stationären Gasmotoren bei 
steigenden und schwankenden Wasserstoffkon
zentrationen im Gasnetz. Hierzu wurde ein 
entsprechend ambitioniertes Gasnachfrage
Szenario zugrunde gelegt, in dem gasmotori
sche Anwendungen insbesondere im Verkehrs
sektor auch 2050 noch eine entsprechende 
Relevanz aufweisen. Die Eintrittswahrschein
lichkeit dieses Szenarios ist jedoch insgesamt 
als unwahrscheinlich einzustufen und sollte 

daher ausschließlich in Zusammenhang mit der 
hier betrachteten technoökonomischen Frage
stellung gesehen werden. 

Die makroökonomische Analyse der betrachte
ten Transformationspfade zeigt, dass zwischen 
den Szenarien zwar große Unterschiede in Bezug 
auf den Anpassungsbedarf für Infrastruktur und 
Endnutzer bestehen, die Gesamtsystemkosten 
jedoch – mit Mehrkosten von maximal 2,4 Pro
zent (ca. 70 Mrd. Euro) im „100 Vol.% H2“
Szenario – in einer ähnlichen Größenordnung 
liegen. Der Grund für die verhältnismäßig ge
ringen Kostenunterschiede zwischen den ein
zelnen Transformationspfaden ist, dass die 
Kosten für die Erhöhung der Wasserstofftoleranz 
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der Anwender und Infrastruktur durch die geringeren Be
reitstellungskosten von grünem Wasserstoff gegenüber syn
thetischem Methan kompensiert werden. Die Fahrzeugan
passung dominiert dabei insbesondere in den Szenarien 

„0–30 Vol.% H2“ und „100 Vol.% H2“ die Gesamtsystemkos
ten. Gasnetzseitige Maßnahmen wie die Methanisierung 
und Membrantrennung können hier eine wirtschaftliche 
Alternative darstellen, da bei Wasserstoffkonzentrationen 
ab 30 Vol.% H2 im Gasnetz deutliche Kosteneinsparungen 
gegenüber der Anpassung der CNGFahrzeuge und Tank
stellen erzielt werden. Dieser Sachverhalt wird im Rahmen 
des DVGWProjekts „Roadmap Gas 2050“ weiter vertieft 
werden. Gleichwohl ist zu berücksichtigen, dass bei einer 
weniger ambitionierten Entwicklung des CNGFahrzeugbe
stands die Fahrzeugkosten (und damit die Gesamtkosten für 
das Gassystem) entsprechend reduziert werden. 

Bei den Betrachtungen zur Transformation der Gasinfra
struktur ist zu beachten, dass eine rein makroökonomische 
Analyse keine Informationen über den erforderlichen Zeit
bedarf zur Umsetzung der jeweiligen Transformationspfade 
sowie zu deren Realisierbarkeit liefert. In Anbetracht des stark 
begrenzten verbleibenden globalen CO2Budgets sollten vor 
allem schnell umsetzbare TreibhausgasVermeidungsoptio
nen im Fokus stehen. W
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