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Fossile Energiereserven und maogliche
Versorgungsengpasse aus Europaischer Perspektive

1 Zusammenfassung

In dieser Vorstudie erfolgt eine kritische Analyse der Reservesituation der Ol- und
Gasreserven. Vorhandenes Datenmaterial wird einander gegenibergestellt, auf
seine Glaubwaurdigkeit hin beurteilt und in Bezug auf seine Aussagekraft hinsichtlich
maoglicherweise bevorstehender Strukturbriiche betrachtet.

Es besteht eine erhebliche Diskrepanz zwischen der offentlichen Wahrnehmung und
den tatsachlichen Fakten:

Offentliche Wahrnehmung ist es, daR innerhalb der kommenden zwei bis drei
Jahrzehnte nicht wirklich mit einem Versorgungsengpalfd zu rechnen ist und
daf3 die Olreserven standig steigen.

Die Analyse von verschiedenen Verdffentlichungen sowie die AuBerungen von
Branchenkennern und auch namhafte Stimmen aus der Branche andererseits
lassen aber durchaus darauf schlie3en, daf3 bereits sehr bald strukturelle
Umbriche an den Mineralélmarkten zu erwarten sind. So sind z.B. die
jahrlichen Neufunde seit einiger Zeit deutlich geringer als der jahrliche
Verbrauch, so daf die Reserven seit Jahrzehnten abnehmen.

Die Aussagen Uber den Zeithorizont kommender Strukturbrtiche reichen von ,die
Umbriiche beginnen bereits” bis zu ,, sicher innerhalb der kommenden zwanzig*
Jahre". Hieraus ergibt sich unseres Erachtens ein alarmierender Handlungsbedarf.
Gerade da strukturelle Veranderungen Gber mehrere Jahrzehnte verlaufen, ist eine
Intensivierung der Bemihungen um eine Verringerung der Abhangigkeit vom
Mineraldl (und mittel- bis langfristig auch von Erdgas) dringend erforderlich.

In den folgenden Kapiteln wird dies mit entsprechenden Analysen und
Schlu3folgerungen untermauert. Dies erfolgt ausfuhrlicher fur Mineral6l und
ansatzweise fur Erdgas, wobei auch der Handlungsbedarf fur weitergehende
Untersuchungen zur Absicherung (oder gegebenenfalls Abschwachung oder
Widerlegung) der hier gezogenen Schliisse aufgezeigt wird.

Es besteht auf den ersten Blick eine erhebliche Diskrepanz in der Interpretation von
popularen (d.h. einer breiten Offentlichkeit leicht zuganglichen) 6ffentlichen
Reservestatistiken, wie z.B. den von BP-Amoco veroéffentlichten, einerseits und den
Analysen von Industriedatenbanken durch langjéhrige Beobachter wie Campbell,
Laherrere, lvanhoe, Perrodon andererseits, so dal3 der Eindruck von sich
widersprechenden Darstellungen entsteht. Die Ursachen dieser Diskrepanz sind
jedoch klar nachvollziehbar und verstehbar. Es ist Anliegen dieser Arbeit, auf die
Grunde dieser unterschiedlichen Sichtweisen hinzuweisen.

Es ist auch interessant festzustellen, dal3 sich die IEA in ihrem International Energy
Outlook 1998 gegentber friheren Veréffentlichungen deutlich der Sichtweise von
Campbell angenéhert hat. Auch dies soll besprochen werden.
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Die hier gezogenen Schlusse lassen sich in komprimierter Form wie folgt
zusammenfassen:

Seit mehr als 20 Jahren weil3 man eigentlich sehr gut Gber die Reservenlage
beim Erd6l bescheid. Spatere Untersuchungen konnten die friihen
Abschatzungen in ihren Aussagen nur erharten und besser eingrenzen. Demnach
ist innerhalb des ersten Jahrzehnts dieses Jahrtausends (zwischen 2000 — 2010)
mit dem strukturell bedingten Erreichen des Produktionsmaximums bei
konventionellem Erdol zu rechnen. Selbst vorsichtige Abschatzungen der offiziell
mit Energiefragen befal3ten Behdrden verschiedener Lander sehen dieses
Maximum spéatestens um 2015 — 2020.

Seit Mitte der 60iger Jahre wird tendenziell immer weniger Ol gefunden. In den
vergangenen funf Jahren entsprachen die Olneufunde in Summe etwa dem
Olverbrauch eines Jahres. Die heutigen Neufunde sind um GréRenordnungen
kleiner als vor 30 Jahren.

Die in Veroffentlichungen berichteten stdndig wachsenden Reserven entsprechen
nicht der Realitat. Diese Zahlen sind ein Artefakt der Berichtserstattung, der auf
fiskalischen, technologischen und politisch begriindeten Bewertungsverfahren
beruht. Stellt man die Zahlen in den richtigen Zusammenhang, so bestatigen Sie,
dass kaum noch neues Ol gefunden wird.

Entscheidend fiir strukturelle Anderungen ist nicht die (statische oder
dynamische) Reichweite der Reserven, also ,wie lange reicht das gefundene Ol
bei vorgegebener jahrlicher Forderquote?”, sondern einzig der Zeitpunkt, ab dem
die Olproduktion aus technischen und 6konomischen Griinden nicht mehr erhoht
werden kann, sondern tendenziell nur noch abnimmt. Dieser Zeitpunkt von
tendenziell zunehmender zu tendenziell abnehmender Produktion ist fir eine
breite und dauerhafte Veradnderung des Investitionsverhaltens in die mdglichen
Alternativen der Energieversorgung verantwortlich und daher wesentlich besser
als MaR fur Strukturbriiche geeignet als die Reichweite von Olreserven.

Es herrscht weitgehende Einigkeit, daR das Maximum der Olproduktion auRerhalb
der heutigen OPEC-Staaten im Bereich 2000 — 2005 erfolgen wird, méglicherweise
sogar schon uberschritten wurde. Bereits in der jungeren Vergangenheit hat der
Forderanteil der OPEC kontinuierlich zugenommen. Diese Entwicklung wird sich in
Zukunft weiter beschleunigen . Vermutlich zwischen 2005 — 2010, spatestens jedoch
bis 2020, werden auch die OPEC-Staaten ihr Fordermaximum erreichen und danach
wird die Produktion strukturbedingt abnehmen. Die IEA erwartet, dafd der
Forderanteil der OPEC bis 2010 von heute 27 % auf Gber 40 % und bis 2020 gar auf
uber 60 % ansteigt.

Die Auswirkungen dieser Entwicklungen auf den Olpreis werden dann gravierend
sein. Einmal beeinflu3t die zunehmend dominierende Marktmacht der OPEC Staaten
die Preisbildung wieder wesentlich. Noch entscheidender wird sein, wenn die
Produktion erstmals strukturell hinter die Nachfrage zurtckfallt. Den meisten
gangigen Szenarien zufolge wird der Olbedarf innerhalb der kommenden Jahrzehnte
noch deutlich steigen, so dal3 ein enormer Preisdruck entstehen kann. In der Phase
bis zum Erreichen des Maximums der weltweiten Olproduktion wird der Preis zwar
eher durch kunstlich herbeigeftihrte Produktionsiiberschiisse oder —engpasse
marktbeherrschender Anbieter gebildet werden, danach wird er jedoch durch ein
strukturelles Minderangebot von Ol bestimmt werden. Die bereits beginnende
Nervositat an den Mineraldlmarkten deutet darauf hin, daf3 wir méglicherweise auch
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bereits am Beginn dieser Phase stehen, daR also die Olproduktion nicht mehr im
erforderlichen Mal3 erhdht werden kann.

Es ist aller Wahrscheinlichkeit nicht so, dal3 eine bald riicklaufige Rohélférderung
dann durch einen gleitenden Ubergang auf die Férderung nichtkonventioneller
Olressourcen ausgeglichen werden kann (so lautet namlich die herrschende
Auffassung bei den ,0konomisch* orientierten Beobachtern). Die Griinde, warum der
Ubergang zu nicht-konventionellem Ol nicht eine befriedigende und glatte Losung
sein wird, lassen sich wie folgt zusammenfassen:

Die konventionelle Olférderung ist die bequemste und billigste Art, Ol zu fordern.
Daher erfolgte sie auch als erstes. Jeder Ubergang auf unkonventionelle Rohstoffe
ist schwieriger und aufwendiger. Der Aufbau von Produktionskapazitaten und die
Ausweitung der Produktion kann nicht in demselben Tempo erfolgen, wie bei der
konventionellen Olférderung. Daher bestimmt das Maximum der konventionellen
Olférderung den Zeitpunkt der maximalen Verfiigbarkeit von Ol. Alles was danach
kommt, kostet mehr Zeit, bereitet mehr Probleme und wird nur mit wesentlich
hoherem (6kologischem, 6konomischem und technischem) Aufwand machbar sein.

Studien, die in den nachsten 10-20 Jahren kein Problem beim Erddl sehen,
werden auch fur Erdgas auf lange Zeit keinen Engpald ausmachen. Geht man
jedoch von einer bald ricklaufigen Erdolproduktion und dessen Substitution
durch Erdgas aus, so stof3t der Erdgaseinsatz sehr schnell an Grenzen.

Die globale Verfligbarkeit von Erdgas wird in den kommenden zehn Jahren gegeben
sein. Ob dies auch noch in 15 — 20 Jahren so sein wird, hangt vor allem daran, in
welchem Malie Erdgas Erddl ersetzen wird. Daf Erdgas auch in 30 —40 Jahren noch
in ausreichendem Mal3e kostengtinstig verfugbar ist, ist aus heutiger Sicht unter
Berticksichtigung einer zunehmenden Substitution von Erdél durch Erdgas eher
unwahrscheinlich. Die Bedeutung kinftiger Funde wird angesichts wachsender
Verbrauche einen Engpall in der Verfligbarkeit allenfalls um ein bis zwei Jahrzehnte
hinauszogern kbnnen, insbesondere da kiinftige Funde im wesentlichen im
okonomisch unginstigen tiefen offshore-Bereich abseits der Verbraucher zu
erwarten sind.

Da heute die Erdgasmaérkte weitgehend regional von einander unabhangig sind,
kénnen regionale Versorgungsengpéalie schon sehr viel friher auftreten. Es zeichnet
sich ab, daf in den nédchsten Jahren die Gasproduktion der USA deutlich
zuriickgehen wird. Zusammen mit der ohnehin riicklaufigen Olproduktion, und
einem stark steigenden Gasbedarf wird dies sehr bald, mdglicherweise bereits
im Winter 2000 zu Versorgungsproblemen fihren. Die Situation in den USA
mul als ,hochst alarmierend“ bezeichnet werden.

Innerhalb Europas erwarten wir mindestens innerhalb der kommenden zehn
Jahre keine groReren Versorgungsprobleme. Jenseits dieses Zeitraumes sind
Versorgungsprobleme aber nicht auszuschliel3en. Dies h&ngt von der weiteren
Entwicklung mehrerer Faktoren ab.

An nichtkonventionellen Erdgasressourcen wird vor allem Methangas aus
Kohleflozen eine Rolle spielen. Heute stammen etwa 6 % der amerikanischen
Produktion aus diesem Bereich. Es ist eher unwahrscheinlich, dal3 ein Rickgang der
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konventionellen Gasproduktion durch den verstarkten Einsatz von Kohlegas
ausgeglichen werden kann. Rein rechnerisch kbnnen die erhofften
Kohlegasvorkommen einen bedeutenden Beitrag leisten. Viel wird Uber
Methanhydrat als mégliche Methangasquelle spekuliert. Nach heutigem
Kenntnisstand, der auf mehr als 20 Jahren Forschung auf diesem Thema beruht, ist
es aulRerst unwahrscheinlich, dal3 Methanhydrate jemals einen bedeutenden Beitrag
zur Energieversorgung leisten werden.
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2 Konventionelle Energietrager

2.1 Ol

In diesem Kapitel werden die bekannten Reserveangaben analysiert. Die popularen
Reservestatistiken (z. B. Worldoil [1], Oil & Gas Journal [2], BP Amoco Statistical
Review of World Energy [3], US Geological Survey [4]) sind mit erheblicher Vorsicht
zu betrachten, denn sie brauchen Interpretationen, die nicht mitgeliefert werden. Die
Unterschiede der vertffentlichten Zahlen zu Industriedatenbanken werden
aufgezeigt. Diese bestehen vor allem in der Methode der Datenerhebung und
Klassifizierung.

Wahrend die offiziellen Reserveangaben Jahr fur Jahr neu erhoben werden und vor
allem auf die Angaben einzelner Firmen und Staaten angewiesen sind, stitzt sich die
Analyse von Campbell [6] und Laherrere [7], vor allem auf die weltweite Beobachtung
von Neufunden, wie sie in Industriedatenbanken (z.B. Petroconsultants [5], Petrodata
[9]) zuganglich sind. Diese werden Jahr fir Jahr aufsummiert. Wenn
Neubewertungen bekannter Olfelder vorgenommen werden die noch nicht in diesen
Datenbanken berlcksichtigt waren, werden diese nicht wie in den veroffentlichten
Statistiken dem Jahr der Neubewertung angerechnet, sondern auf das Jahr der
Entdeckung des betroffenen Olfundes riickdatiert. Von diesen Angaben werden die
bereits erfolgten Produktionszahlen abgezogen, um so zu den noch verbleibenden
Reserven zu kommen.

Im Gegensatz zu den offiziellen Statistiken werden die nicht nachvollziehbaren
Neubewertungen der Olreserven der OPEC-Staaten gegen Ende der 80iger Jahre
von Campbell nur teilweise bertcksichtigt. Hierin liegt ein wesentlicher Unterschied in
der Bewertung der noch vorhandenen Olreserven.

Eine groRe Diskrepanz besteht auch in der Bewertung der Olressourcen. Wahrend
die offiziellen Statistiken (z.B. USGS) diese teilweise mit spekulativen
Wabhrscheinlichkeiten bewerten, dies aber nicht in der Summation zum Ausdruck
bringen, benutzt die Analyse von Campbell die seit 70 Jahren gewonnenen
Erfahrungen in der Erfolgsquote neuer Explorationsbohrungen.

Die aus der historischen Perspektive gewonnene Zeitreihe lal3t asymptotische
Trends in der Entdeckungswahrscheinlichkeit neuer Olfelder erkennen. Diese
werden mit geeigneten Methoden in die Zukunft extrapoliert und daraus der Anteil
errechnet, der wahrscheinlich noch gefunden wird.

Diese Angaben liegen deutlich niedriger als die spekulativen Zahlen tber
RessourcengréfRen. Eine Schatzmethode, die die bisherigen Erfahrungen im
Auffinden neuer Felder berlicksichtigt, sollte eine wesentlich bessere Einschatzung
dessen ergeben, was wahrscheinlich noch gefunden wird, als die theoretische
Betrachtung von Ressourcenangaben, die bereits verfigbare Erfahrungen der
Vergangenheit nicht miteinbezieht.

Diese Zusammenhé&nge werden in diesem Kapitel anhand einiger Beispiele
ausgefuhrt. Eine umfassende Analyse aller Regionen kann im Rahmen dieser Arbeit
nicht geleistet werden, sondern muf3 einer ausfuhrlichen Studie vorbehalten bleiben.
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2.1.1 Die Reservelage

Definition: Grof3e Verwirrung herrscht bereits dabei, was man unter Reserve zu
verstehen hat. Die Bundesanstalt fiir Geowissenschaften und Rohstoffe (BGR) in
Hannover [8] halt sich stark (aber nicht zwingend) an die deterministische Definition:
Als Reserve gilt das Ol, das als unter heutigen Bedingungen nachgewiesen bzw.
wahrscheinlich wirtschaftlich férderbar gilt. Dabei bleibt unscharf, wie dieser
Nachweis erfolgt. Die Definitionen im Oil & Gas Journal sind zwar vergleichbar,
dennoch ist die Seriositat der Gibermittelten Angaben vom jeweiligen Ubermittler
abhangig. In der Regel erfolgt kein Nachweis der Glaubwiurdigkeit der Angaben.

Tabelle 2.1.1: Deterministische Definition von Reserven und Ressourcen der
Bundesanstalt fliir Geowissenschaften und Rohstoffe [8]

EUR (Estimated Ultimate Recovery) )
(vermutlich insgesamt gewinnbare Menge Ol)

Urspringliche Reserven Ressourcen

Kumulierte | Reserven Nachgewiesen, derzeit |Nicht

Forderung | Technisch u. wirtschaftlich technisch und/oder nachgewiesen,

(100%) gewinnbar wirtschaftlich nicht geologisch aber
nachgewiesen | Wahrscheinlich | gewinnbar moglich

Auf der probabilistischen Definition beruhen die Angaben von Industriedatenbanken
(z.B. Petroconsultants [5], Petrodata [9]). Diese unterteilen nicht in nachgewiesene
und wahrscheinliche Reserven einerseits und geologische Ressourcen andererseits,
sondern bezeichnen als Reserven solche, die mit 50 % Wabhrscheinlichkeit gefordert
werden kénnen [10].

Anstelle der geologischen Ressourcen wird wird von Campbell et al. aus den
Explorationserfolgen der Vergangenheit auf die durch Extrapolation klar erkennbaren
Trends auf die Menge an Erdol geschlossen, die vermutlich noch gefunden wird.
Dies ist vollkommen unabhangig von den Ressourcenangaben, sondern beruht vor
allem auf der ausfuhrlichen Analyse vergangener Explorationserfahrungen. Die
insgesamt forderbare Menge an Erdol, also Reserven, , Yet-to-Find“ und bisherige
Produktion wird als EUR (Estimated ultimate recovery) bezeichnet.

Diese Vorgehensweise orientiert sich an der einfachen Tatsache, daR Ol, das man
irgendwann fordern will, vorher tatsachlich auch gefunden werden muf3. Eine
theoretische Analyse, wo vielleicht Ol sein kénnte, niitzt in dieser Frage gar nichts.

Die unterschiedlichen Reservedefintionen (deterministisch vs. Probabilistisch)
wurden gemal ,SPE / WPC OlreserveDefinitonen 1997“ wie folgt festgelegt [11]:

Deterministische Definition: Als ,nachgewiesen® wird eine Reserve bezeichnet,
die vernunftigerweise sicher gewinnbar ist; als ,wahrscheinlich* wird eine
Reserve bezeichnet, von der man eher annehmen kann, dal3 sie gefordert
werden kann, als dal} sie nicht geférdert werden kann; und als ,mdglich* wird
sie bezeichnet, wenn es wahrscheinlicher ist, dal3 sie nicht gefordert werden
kann.
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Diese Definitionen sind allerdings weich und unterliegen der individuellen
Einschatzung. Dies versucht man durch die alternative mathematischere Definition
besser einzugrenzen:

Probabilistische Definition: Als nachgewiesen gilt eine Reserve, wenn sie 90
% wahrscheinlich ist. Als 2P (proved and probable) gilt sie, wenn die
Wahrscheinlichkeit mehr als 50 % betragt und als 3 P (proved + probable +
possible), wenn die Wahrscheinlichkeit hoher als 10 % ist.

Die probabilistische Methode wird idealerweise fiir jedes gefundene Olfeld mittels
einer Wahrscheinlichkeitsanalyse fir die wesentlichen Parameter Flache,
Schichtdicke, Porositat, Olgehalt und Gewinnungsfaktor (sogenannter Recovery
Factor) angewandt. In der Praxis legt man jedoch eine Normalverteilung zugrunde,
wie sie in der folgenden Darstellung gezeichnet ist. Diese wird meist am vom
Explorateur geschatzten Wert fiir 50 % angepal3t.

% Wahrscheinlichkeit

188 mini =112 | P (proven)
70 - mode = 200 (:grofit\e’\-Nahrsche|nl|chke|t)
60 ~ (proven
2P + ||
50 median = 256 ’/ probable)
40 7
30 Wahrsche 3P (proven+probable
20 keitsdich +possible)
10 // maxi = 575
O 1 T T T
0) 200 400 600 800 1000

Feldar6RRe

Bild 2.1.1:  Normalverteilung flr die Bewertung des forderbaren Inhaltes eines
Olfeldes gemanR einer probablistischen Definition [12]

Die Kurve gibt die ermittelte Feldgrdl3e in Abhangigkeit von der
Forderwahrscheinlichkeit an. Mit ,sicher nachgewiesen® (proved) wird meistens die
Feldgrol3e bezeichnet, die mit 95 % Wahrscheinlichkeit geférdert werden kann. In
diesem Beispiel hat das Olfeld eine sicher nachgewiesene Reserve von 112
Einheiten (z.B. Mio. Barrel). Teilweise wird jedoch auch die Wahrscheinlichkeit von
90 % noch als ,sicher nachgewiesen® bezeichnet, was eine sicher nachgewiesene
Olreserve von 134 Einheiten ergébe. In manchen Zusammenhangen wird aber auch
eine Wahrscheinlichkeit von 85 % bzw. 80 % noch mit ,sicher nachgewiesen”
bezeichnet [14]. Dies entspréache in diesem Beispiel einer Reserve von 152 bzw. 168
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Einheiten. Somit schwanken allein schon durch die unterschiedlichen Definitionen
bedingt die Angaben zwischen 112 — 168 Einheiten, also um bis zu 50 %.

Das Maximum der Wahrscheinlichkeitsdichte (das in diesem Beispiel bei 200
Einheiten liegt), gibt die wahrscheinlichste Grél3e des Feldes an. Dieser Wert wird in
der angelsachsichen Literatur mit ,mode* bezeichnet. Somit ist das Olfeld in diesem
Beispiel sehr wahrscheinlich 200 Einheiten grof3. Der ,median“-Wert oder P50 gibt
die Feldgrolie, fur die es gleich wahrscheinlich ist, dal3 das aktuelle Feld gro3er oder
kleiner ist. Dieser Wert wird bei Petroconsultants zugrunde gelegt. Unter der
Annahme, daR man im Mittel ein Olfeld genauso oft zu groR als zu klein schatzt,
ergibt dies den besten Schatzwert fir die Summe aller Olfelder und damit fiir die
Gesamtreserve.

Schlie3lich gibt der Wert ,mean” die erwartete Feldgrof3e an, die sich aus der
Summe der Werte flr proven, 2/3 probable und 1/3 possible zusammensetzt; in
diesem Beispiel betragt der Wert 288 Einheiten.

Viele Olfirmen bewerten nun nach auRen hin die Reserve mit der als sicher
nachgewiesenen Grof3e, obwohl sie intern mit einem wesentlich gréReren Wert
(meist dem als wahrscheinlich erachteten Wert) arbeiten. So z.B. wurde die Grél3e
des bedeutendsten Olfeldes Alaskas, Prudhoe Bay, zu Produktionsbeginn im Jahr
1977 intern vom Betreiber auf 12,5 Gb geschéatzt. Den strengen Regeln der
Securities and Exchange Commission (SEC) gemal wurde die Reserve jedoch
extern nur mit 9 Gb bewertet. Heute erweist sich die tatsachliche Grof3e zu 11 — 12
Gb, wie Abbildung 2.1.16 Seite 34 zeigt [13].

Es existieren weitgehend unterschiedliche Auffassungen tber den Wert 2 P (sicher
nachgewiesen und wahrscheinlich). Unterschiedliche Akteure benutzen hier
unterschiedliche Werte, die von ,mode* Uber ,median” bis zu ,mean"” reichen. [14]

In einigen Zusammenhangen wird auch mit dem Wert 3 P (proved, probable and
possible) gearbeitet (siehe z.B. Ref. [16, 17]). Eine Reserve gilt dann als méglich,
wenn ihr eine Wahrscheinlichkeit von 10 — 5 % zukommt. Auf dieses Beispiel
bezogen ist das Olfeld mit 10 % Wahrscheinlichkeit 483 Einheiten gro3 und mit 5 %
Wabhrscheinlichkeit 575 Einheiten grol3.

Wenn sich die Ubermittler der Reservenangaben im QOil & Gas Journal an die dort
anzuwendende Definition halten, so sollten dort die ,sicher nachgewiesenen*
Reserven tUbermittelt werden. (1P). Die Firma Petroconsultants rechnet ebenso wie
die meisten Explorateure und Geologen mit dem Wert 2 P, (proved and probable),
wobei Petroconsultants den Wert P50 fur ,sicher nachgewiesen und wahrscheinlich”
zugrunde legt - also die Grol3e ansetzt, die sich mit 50 % Wahrscheinlichkeit ergibt.

Die Angaben des USGS stiitzen sich auf eine eigene Definition. So z.B. wird
Schwerdl zu den konventionellen Reserven gezahlt. In die Beurteilung der Reserven
flielBen 6konomische und technologische Aspekte nicht ein. So wird ausschlie3lich
nach geologischen Apekten gemald der sog. ,McKelvey-Klassifikation* beurteilt, ohne
den Aspekt der Produktion zu berticksichtigen. Dadurch fallen die Reserveangaben
gegenuber den anderen Bewertungen sehr hoch aus. [14, 16]
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Die ehemalige Sowjetunion bezog ihre Reserveangaben ebenfalls meist auf eine
geologische Wahrscheinlichkeit von 5 — 10 % [17]. Der Einflul3 von 6konomischen
Randbedingungen war hier nicht nachvollziehbar.

In dieser unterschiedlichen Betrachtungsweise liegt ein Teil der unterschiedlichen
Reserveangaben verschiedener Institutionen begrindet. Dies wird im folgenden
weiter illustriert. Insbesondere, da die ,sicher nachgewiesenen” Reserven viel kleiner
sind als die bereits anfangs erwarteten ,wahrscheinlichen” Reserven, finden im Laufe
der Zeit immer wieder Neubewertungen statt, die ,wahrscheinliche” Reserven in
»Sicher nachgewiesene” Uberfiihren. Dies begriindet die scheinbar trotz grol3em
Verbrauch steigenden Olreserven und ist Hauptursache fiir das falsche Bild in der
Offentlichkeit. Die Statistiken von Petroconsultants hingegen beziehen sich von
Anfang an auf 2P und zeigen so die im Laufe der Zeit abnehmenden Reserven.

(Kleine Anmerkung: Die Begriffshbildung ,Reservenwachstum® ist allein Ausdruck
einer merkwiurdigen Vorstellung und fur Laien definitiv irrefhrend. Mit jedem
geforderten Barrel Ol werden die Reserven unwiderbringlich weniger! Nur unser
Wissen um die tatsachlich verbliebenen Reserven ist ungentgend und fehlerhaft. Wir
kénnen allenfalls versuchen, unser mangelhaftes Wissen zu korrigieren. Dadurch
wird aber nichts ,mehr*.)

In der folgenden Tabelle 2.1.2 werden die von verschiedenen Autoren
veroffentlichten Reserveangaben einander gegentbergestellt.

Tabelle 2.1.2: Vergleich der Reserveangaben verschiedener Autoren; die
Angaben von BGR][8], dem Qil&Gas Journal [2] und USGS [4]
beziehen sich auf das Jahr 1997, die Angaben von BP [3],
Campbell [18] und Worldoil [1] gelten fur das Jahr 1999

Region BGR BGR |BGR |World 0&GJ BP Campbell |USGS
(tSKE) | (Mtoe) | (Gb) oil (Gb) [(Gb) (Gb) (Gb) (Gb)
Westeuropa 5,7 3,8 27,9 19,2 18,3 20,6 31,3 41,2
Osteuropa 0,5 0,33 2,4 22,6 19,7 -- 7,3 2
Naher Osten 141 94 690 626,9 675,8 675,7 504 597,2
Afrika 14,3 9,5 69,8 76,2 74,3 74,9 66,3 76,5
Nordamerika 16,9 11,3 83 56 54,4 63,7 48,3 112
Sudamerika 18 12 88 62,5 88,6 89,5 42 76,4
GUS 22,2 14,8 108,7 |66,6 57 65,4 74 129
Asien 8,3 5,5 40,4 33,2 25 44 50,4 71,2
Australien 0,5 0,33 2,4 1,8 2,9 -- 3,4 3
Summe 227,1 |151,4 ]J1112,6 |965 1016 1033,8 |827 1108,5

Die Bundesanstalt fir Geowissenschaften und Rohstoffe betrachtet in ihrer
Aufstellung konventionelles Erd6l mit einer Dichte >20°API und sogenannte NGL
(natural gas liquids) [8].

Die Angaben von World Oil sind denen des BGR &hnlich, bertcksichtigen jedoch
NGL nicht. [8]

Die Angaben von BP (bzw. BP Amoco) Statistical Review of World Energy beruhen
im wesentlichen auf den Verdoffentlichungen des Oil & Gas Journal — hierauf wird
noch gesondert eingegangen — und sind ohne NGL. Die BP Amoco Statistiken
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allerdings weichen bzgl. Aserbaidjan und Kasahstan hiervon ab und benutzen dort
eigene Einschatzungen. Zusétzlich zu Rohél wird bei den Werten fir USA und
Canada auch NGL einbezogen. Unkonventionelle Ole wie Olsande und Olschiefer
werden den Angaben zufolge nicht bertcksichtigt, Schwerél jedoch schon. [3]

Campbell benutzt in seiner aktuellen Datenbasis nur Rohol (mit einer Dichte > 17,5°
API) ohne Schwerdl, ohne NGL, ohne Tiefseefdérderung und ohne
nichtkonventionelles (Teersand, Olschiefer) sowie polares Ol, wobei die Reserven
Alaskas (nordlich des 66.ten Breitengrades) polarem Ol zugerechnet werden. Diese
werden gesondert ausgewiesen. Wirden sie in diese Statistik mit einbezogen, so
wirde dies den Wert von 827 Gb auf 1012 Gb erhdhen. Als Basis werden
sogenannte P50-Reserven ausgewiesen, also der Wert, bei dem es gleich
wahrscheinlich ist, dal3 die tatséchlichen Reserven héher oder niedriger sind [18].

Die Angaben des USGS- beruhen auf eigenen Definitionen, die sich stark an
geologischen Mdglichkeiten orientieren [16].

Der Vergleich in Tabelle 2.1.2 zeigt, dal? die Angaben trotz regional erheblicher
Unterschiede in der Summe jedoch auf etwa 20 % Ubereinstimmen. Im wesentlichen
sind die Diskrepanzen auf drei Faktoren zuriickzufihren: Die Hoherbewertungen von
Europa bei BGR und Campbell beruhen auf unterschiedlichen Definitionen und
werden spater besprochen. In Venezuela wird in den meisten Statistiken Schwerol
mit einbezogen, wohingegen Campbell dieses explizit ausklammert. Der wesentliche
Unterschied besteht jedoch in der Bewertung der Reserven der Golfanliegerstaaten.
Hier liegen die Angaben von Campbell um ca. 200 Gb (bzw. fast 30 %) niedriger als
die in anderen Publikationen.

Woher kommen die Unterschiede?

Nach Einschatzung der BGR (wie auch von Campbell) werden die europaischen
Reserven in den anderen Statistiken unterbewertet. Auf die Ursachen wird spater
eingegangen. Fur Ruf3land und Kasachstan benutzt die BGR eine eigene Bewertung,
damit wird der GUS von der BGR der hochste Wert von allen zugeschrieben.

Der US-Geological Survey benutzt ebenfalls eine eigene geologisch orientierte
Reservedefinition, wie oben bereits beschrieben wurde. Campbell errechnet seine
Daten auf Basis einer Industriedatenbank mit P50-Wahrscheinlichkeit, indem von der
Summe der Neufunde die bisher erfolgte Produktion abgezogen wurde.

Die Werte von BP Amoco beruhen weitgehend auf den Angaben des Oil & Gas
Journal. Dieses veroffentlicht jedes Jahr im Dezember das Egebnis einer Umfrage
bei Firmen und Staaten bzw. Staatsfirmen tber die Reservesituation [15]. Es bleibt
diesen uberlassen, ihre Angaben zu tbermitteln. Der Herausgeber Gbernimmt diese
Angaben unkommentiert und ungeprift. Wie sollte er diese auch tberprifen? Oft
genug wird keine neue aktuelle Zahl Gbermittelt. Es sei dahingestellt, ob dann der
Herausgeber die letztjahrigen Angaben fortschreibt, oder ob die Anfrage einfach mit
der Angabe des Vorjahres beantwortet wird. Tatsache ist jedoch, dal} viele Staaten
Uber Jahre hinweg mit unverédnderten Reservenangaben aufgefihrt werden. So
meldeten 77 Staaten im Jahr 1999 unveranderte Reserven — eine Angabe die hochst
fragwurdig erscheint. Wollte man die Produktion der Staaten, die Uber die letzten 5
Jahre unveranderte Reserven meldeten, von den unverandert tbermittelten Zahlen
abziehen, so lagen die Reserven bereits um 4-5 % niedriger als berichtet. Allein



TAB — Ol und Gasreserven Seite 11 22.09.00

wahrend des Golfkrieges im Jahr 1991 verbrannten 2 Gb an Ol, die in keiner
Produktions- oder Reservestatistik berticksichtigt wurden. Solche Betrachtungen
lassen Zweifel an den veroéffentlichten Zahlen aufkommen. Dies gilt besonders fir die
OPEC-Staaten. Hier liegen auch die grof3ten Diskrepanzen zwischen den Angaben
von Campbell und den anderen aufgefiihrten Reservestatistiken.

Reserve-reporting der OPEC-Staaten

Im Jahr 1987 verdoppelte Venezuela seine Reserven, indem es seit langem
bekannte Schwerdlvorrate ab diesem Zeitpunkt in die Statistik mit einbezog.
Schwer6l wurde bis dahin aber nicht als konventionelle Energiereserve bewertet.
Dies hatte die Konsequenz, dal3 die Venezuela innerhalb der OPEC zustehende
Forderquote erhoht wurde, da sich diese neben anderen Parametern an der
Olreserve orientiert. Darauf hin erhéhten in den Folgejahren viele OPEC-Staaten
ebenfalls ihre Reserven durch drastische Neubewertungen, teilweise um den Faktor
drei, ohne dal3 diesen entsprechende Neufunde zugrunde lagen. Nach Angaben von
Campbell wurde diese politisch motivierte Reservenerh6hung von einem iranischen
Regierungsvertreter inzwischen bestatigt [20]. Andererseits ist es aber auch
wahrscheinlich, daR vor 1988 die Olreserven einiger OPEC-Staaten unterbewertet
waren. Das mag ebenfalls politisch motivierte Griinde gehabt haben, um bei der
damaligen Verstaatlichung grof3er Industrieteile mdglichst geringe
Entschadigungszahlungen zu erwirken [21].

Die Einschatzung dieser Situation hat einen grof3en Einflul3 auf die Welt6lreserven,
liegen doch zwei Drittel der Olreserven in den OPEC-Staaten. Die
Hoherbewertungen Ende der 80er Jahre erhéhten deren Reserven um ca. 300
Milliarden Barrel; Gemessen an den gesamten Welt6lreserven von ca. 1000
Milliarden Barrel sind also etwa 30 % der ,nachgewiesenen” Reserven hochst
spekulativ! Selbst wenn man diese Neubewertungen tbernimmt, so darf dem Jahr
der Hoherbewertung kein Reservenwachstum zugerechnet werden, sondern dieses
muR dem Jahr der Entdeckung der entsprechenden Olfelder angerechnet werden.

Um die Situation zu verdeutlichen, ist die Entwicklung der Olreserven der wichtigsten
OPEC-Staaten in der folgenden Abbildung 2.1.2 dargestellt (gemald BP Amoco
Statistical Review of Energy [3]). Wie man der Abbildung entnimmt, meldeten einige
Staaten trotz hoher Forderraten Uber Jahre hinweg konstante Reserven, die dann
durch die Hoherbewertungen noch deutlich erhéht wurden. In der Abbildung ist
ebenfalls eingetragen, wie die kumulierte Olproduktion dieser Staaten von 1980 bis
1998 zunahm. Wollte man nun kritisch den schlechtesten Fall unterstellen, namlich
dal3 sowohl die Neubewertungen ungerechtfertigt waren, als auch daf3 die
tatsachliche Olproduktion nicht in den tibermittelten Zahlen beriicksichtigt wurde, so
ergabe sich als noch vorhandene Reserve ein Wert um 300 Mrd. Barrel, also weniger
als die Halfte der gemeldeten 700 Mrd. Barrel. Vermutlich wird die tatséchliche
Reserve irgendwo zwischen diesen beiden Extremwerten liegen.

Ebenfalls in dieser Grafik eingetragen sind die Bewertungen des BGR und von
Campbell. Letzterer erkennt aus Vorsicht einen grof3en Teil der HOherbewertungen
durch Ruckdatierung auf die GroRe der entsprechenden Funde an, erhalt jedoch
nach Summation aller Funde und Abzug der bereits erfolgten Produktion einen
deutlich geringeren Wert fir die verbleibenden Reserven[22].
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Bild 2.1.2: Political Reserves: Die Reservedaten wurden ebenso wie die
Hochrechnung des kumulierten Verbrauchs BP Amoco Statistical
Review of World Energy [3] entnommen. Eingetragen sind auch die
Schétzungen von Campbell [18] und der BGR [8]

Die Hoherbewertung der Olreserven der OPEC-Staaten Ende der 80er Jahre wird oft
als ,political reserve” bezeichnet.

Reporting der Européaischen Staaten/Firmen

Vor allem européische Staaten und Firmen neigen dazu, ihre als ,sicher”
nachgewiesenen Reserven eher zu niedrig anzusetzen, obwohl intern bereits ein
wesentlich héherer Wert der ,wahrscheinlichen Reserven* erwartet wird.
Insbesondere Laherrere [23], Campbell [14] und Ivanhoe [15] bemiihen sich um eine
Offenliegung dieser Aspekte. Fir Norwegen und UK wird dies spater noch explizit
ausgefihrt.

Das firmeneigene Reporting von anfangs zu niedrigen Reserven hat finanztaktische
Grunde. Diese sind im entsprechenden Kontext verstandlich und geben Auskunft auf
die Fragestellung, welche Reserven werden in den Jahresbilanzen ausgewiesen.
Daher sind diese Angaben aber vollig ungeeignet zur Beantwortung der globalen
Frage, wieviel Ol noch vorhanden ist.

Die Explorateure geben eine erste Schéatzung tber die Gré3e neuer Funde ab. Diese
basiert auf den bis dahin erhaltenen geologischen Daten. Idealerweise sollten sie
eine Wahrscheinlichkeit von 50 % fiir die tatsachlich zu erwartende Férdermenge
aufweisen (P50, siehe oben). In der Praxis mag es jedoch haufig vorkommen, dal3
unter dem Erfolgsdruck eine niedrigere Wahrscheinlichkeit unterstellt wird, und damit
die Reserve zu grol3 angegeben wird.
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Bevor sich eine Firma dazu entschlie3t, einen Olfund tatsachlich in die Produktion zu
Uberfihren, missen erste 6konomische Betrachtungen Uber die Rentabilitat
vorgenommen werden. Um hier auf der sicheren Seite zu liegen, werden die von den
Ingenieuren gemeldeten Reserven eher niedriger angesetzt, dies erlaubt eine
sichere betriebswirtschaftliche Kalkulation. Diese Angaben beruhen meist auf den
sicher nachgewiesenen Reserven mit einer Forderwahrscheinlichkeit von 80 — 90 %.
[14]. Diese eher zu niedrigen Angaben werden gerne vom Management in
Jahresberichte tbernommen. Damit erreicht man im Laufe der Zeit eine sehr sichere
Hoherbewertung, die aus vielen Grunden vorteilhaft ist: Stetig wachsende Reserven
werden vom Aktionar gerne als Erfolg bewertet und mit Hoherbewertungen kann
man schlechte Explorationsjahre ausgleichen. Je fortgeschrittener das
Produktionsstadium eines Feldes jedoch ist, umso starker ndhern sich die
Reserveschéatzungen dem tatsédchlichen Wert an. Da aber bereits sehr viele Felder
auch im Europdaischen Raum sich jenseits des Fordermaximums befinden, sind in
den kommenden Jahren kaum noch Héherbewertungen zu erwarten — das
diesbezugliche Potential ist weitgehend ausgeschopft. Da zunehmend nur noch
kleine Felder gefunden und in Produktion genommen werden, wird auch zunehmend
von Anfang an mit dem ,wahrscheinlichen” Reservewert gearbeitet, da ansonsten
keine 6konomische Rechtfertigung fur die hohen Investitionen bliebe.

US-GS und GUS

Wie weiter oben bereits besprochen wurde, sind die Reserveangaben des USGS
optimistische Zahlen. Sie entsprechen den Angaben von Petroconsultants mit einer
Wabhrscheinlichkeit von 5 — 10 % [16]. In &hnlicher Weise sind die Reserveangaben
der Nachfolgestaaten der Sowjetunion in keiner Weise als ,sicher nachgewiesen und
unter heutigen 6konomischen Bedingungen forderbar” zu bezeichnen. Diese Begriffe
ergaben in der ehemaligen Sowjetunion keinen Sinn, und so wurde hier eine Angabe
als Reserve bezeichnet, wenn sie mit 5 — 10 % geologischer Wahrscheinlichkeit
vorhanden war. [17, 22]

US-DOE

Innerhalb der USA wiederum herrscht eine eigene offizielle Praxis des
Reservereporting von Firmen. Borsennotierte Firmen bewerten ihre Reserven gemal
den Regeln der Securities and Exchange Commission (SEC) sehr streng, so dal3 im
Lauf der Zeit H6herbewertungen vorgenommen werden. Diese Angaben werden in
den offiziellen Reservestatistiken der Energy Information Administration des DoE
tubernommen. Hierin liegt die Hauptursache fir das grof3e Reservenwachstum vor
allem der USA. Betrachtet man die Berichte des US-DoE/EIA, so erkennt man, dal3
dieses Reservewachstum nur zu einem kleinen Teil auf tatsachlichen Neufunden
beruht, im wesentlichen jedoch durch die Hoherbewertungen zustande kommt [23,
24, 65]

Die Angaben der Firma Petroconsultants und die Analysen von Campbell et al.

Die Firma Petroconsultants wurde 1955 von H. Wassall als Beratungsunternehmen
mit Informationen zu Konzessionen, Bohrungsrechten, Bohrungen, Produktion,
Reserven und Fragen in diesem Umfeld gegriindet. Der Hauptsitz des
Unternehmens war in Genf. Nach dem Tode von H. Wassall vor einigen Jahre wurde
sie in die amerikanische Firma IHS integriert. In enger Zusammenarbeit mit Industrie
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und Regierungen wurde eine umfangreiche Datensammlung angelegt, die weltweit
einmalig sein durfte. So wurden seit Ende der 50er Jahre bis heute etwa 18.000
Olfelder in die Datenbasis aufgenommen. Diese enthalten u.a. Informationen tiber
das Jahr der Entdeckung, die ursprtinglichen Reserven und den bisherigen
Produktionsverlauf. Wenn man bedenkt, daR weltweit etwa 42.000 Olfelder bekannt
sind, und daf3 die 400 grof3ten Felder etwa % aller Reserven enthalten, so liefert
diese Datenbasis eine gute Grundlage fur globale Aussagen. Die Datenbank wurde
in enger Zusammenarbeit mit der Industrie angelegt und wird von dieser auch
ausfuhrlich genutzt. Auch die USGS greift in seinen Reserveanalysen fir die Staaten
aulRerhalb Nordamerikas auf diese Datenbank zuriick, bezieht sich jedoch auf die
»,maoglichen Reserven mit einer Wahrscheinlichkeit von 5-10 % [16, 19, 29]

Auf der Grundlage dieser Datenbasis veroffentlichte Petroconsultants im Jahr 1995
die beiden Studien ,The World‘s Oil Supply — 1930 — 2050" [23] und ,,The World's
Gas Potential“ [24]. Die Autoren der Studien, C.J. Campbell, A. Perrodon und J.
Laherrere sind Geologen, die vor ihrer Beratertatigkeit jeweils mehr als 30 Jahre in
den groRen Olfirmen (Amoco, BP, EIf, Fina, Texaco, Total) in unterschiedlichen
Positionen in der Exploration tatig waren. Die meisten Explorationsgebiete haben sie
selbst, meist in leitender Position, mit erschlossen. Besonders intensiv kennt
Campbell die Europaische Olsituation, wo er vor seiner Beratertatigkeit zuletzt als
Vizeprasident von Fina Norwegen aktiv war und vorher fir Amoco explorierte.

Vor diesem Hintergrund entstand deren Expertise. Durch die lange Erfahrung und
den engen Kontakt zu Explorationsindustrie, Geologen und Firmen konnte ein
vollstandiges historisches Verstandnis der Erddlexploration entwickelt werden, das
Grundlage ihrer Aussagen ist.

Das Problem der Neubewertung und der Ruckdatierung

Ein wesentlicher Bestandteil der Datenbasis von Petroconsultants ist die Information
uber die zeitliche Dimension. Im Unterschied zu den offiziellen Statistiken schreibt
Petroconsultants die Neubewertung von Olfeldern nicht dem Jahr der Neubewertung,
sondern dem Jahr der Entdeckung des Feldes zu, da das damals entdeckte Feld
groRRer ist als urspriinglich gemeldet — falls Petroconsultants nicht ohnehin schon den
grof3eren Wert bertcksichtigt hatte. Diese Riuckdatierung von Neubewertungen und
der Verlauf der zeitlichen Entwicklung der Neufunde ist nur auf dieser umfangreichen
Datenbasis mdglich, da die Zuordnung der Neubewertung zum einzelnen Feld und
dessen Entdeckungsjahr bekannt sein muf3. Aber auch einzelne Staaten, allen voran
Norwegen, veroffentlichen unabhangig davon relevante Daten von Ol- und
Gasfeldern, so dal3 man sich in diesen Regionen unabhangig informieren kann.

Auf Grundlage dieser Datenbasis ergibt sich die zeitliche Entwicklung der Neufunde
wie in der folgenden Abbildung 2.1.3 dargestellt.

Bis 1930 waren etwa 150 Gb an Ol bereits entdeckt. Die griinen Balken in der Grafik
zeigen die Funde der Riesenfelder (die sogenannten ,Giants", das sind Felder mit
mehr als 500 Millionen Barrel). Wie man deutlich sieht, wurden die groRen Olfunde
ab Mitte der 60er Jahre deutlich weniger. Heute findet man viele kleine Olfelder,
zahlenmalfig sogar deutlich mehr als vor 20 Jahren, die jedoch in der Summe
wesentlich weniger Erdol enthalten. So nehmen die weltweiten Olfunde seit Mitte der
60er Jahre deutlich ab. In der Grafik ebenfalls eingetragen ist die
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Weltjahresproduktion im selben Mal3stab. Wahrend der 70er Jahre konnte die
Produktion noch durch Neufunde ausgeglichen werden. Innerhalb der letzten 10
Jahre sind die Neufunde jedoch bereits deutlich hinter den Verbrauch zuriickgefallen.
Heute kbnnen etwa noch 20 — 25 % des verbrauchten Erddls durch Neufunde ersetzt
werden.
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Bild 2.1.3:  Neufunde pro Jahr (braune Flache) und Produktion (blaue Kreise). Die
grinen Balken geben die Funde gofR3er Olfelder mit mehr als 500 Mio.
Barrel, (nach Petroconsultants) [10, 12]

In der folgenden Grafik 2.1.4 ist die Summenkurve der Neufunde aufgetragen (blaue
Kurve). Diese entspricht dem insgesamt gefundenen Erdol.
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Bild 2.1.4 Kumulierte Neufunde nach Petroconsultants [12];

Weltreserven und aus der kumulierten Produktion errrechnete
ursprungliche Reserven nach Daten aus BP Amoco [3]
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Hieraus erkennt man, dalR die Neufunde abnehmen und die Summenkurve einem
asymptotischen Grenzwert zustrebt.

Ebenfalls in dieser Grafik sind die vom BP Amoco verdéffentlichten jahrlichen
Reservemeldungen als Balken eingetragen. Diese entsprechen bis auf kleinere
Abweichungen den im Oil&Gas Journal Gbermittelten Angaben. Berlcksichtigt man
zu diesen Reservestatistiken noch die bisher erfolgte kumulierte Erddlproduktion, so
ergibt sich die rote Kurve. Wiirden beide Datensétze tbereinstimmen, so sollte die
blaue Kurve der Erdélfunde von Petroconsultants mit der roten aus den
Reservemeldungen und dem Verbrauch errechneten Kurve tbereinstimmen. Die
Diskrepanz ist im wesentlichen auf drei Effekte zurtickzufiihren:

Petroconsultants rechnet die hohen Neubewertungen der OPEC-Staaten Ende
der 80er Jahre dem Entdeckungsjahr der entsprechenden Felder Jahrzehnte
frher zu, und

die vielfachen Neubewertungen bereits bekannter Erddlvorkommen werden nicht
dem Jahr der Neubewertung zugerechnet, sondern auf das Jahr der Entdeckung
rickdatiert, falls nicht schon ohnehin der gré3ere Wert in der Datenbasis von
Petroconsultants beriicksichtigt war.

Vermutlich ist in den Reservestatistiken von BP Amoco die Produktion vieler
Staaten nicht angemessen bertcksichtigt. Daher wird bei zusatzlicher Summation
der bisher erfolgten kumulierten Produktion diese teilweise doppelt gezahlt. Somit
Uberschatzt die rote Kurve die tatsachlichen Funde.

Diese Neubewertungen sind zum grofR3en Teil auf die Art der offiziellen
Berichterstattung zurtickzuftihren, dafd namlich die sicher nachgewiesenen Reserven
eines Feldes anfangs eher niedrig angesetzt werden und erst im Laufe der
Produktion angepaldt werden, wohingegen Petroconsultants von Anfang an mit dem
wahrscheinlich zu erwartenden Olgehalt eines Olfeldes rechnet (sog. 50 %
Wahrscheinlichkeit).

Als rote Quadrate sind in der Grafik die jingsten Angaben der Bundesanstalt fir
Geowissenschaften und Rohstoffe eingetragen [8]. Diese geben sogar noch etwas
hohere Werte als BP Amoco. Dies ist darauf zuriickzufiihren, daf3 von der BGR flr
Europa, die GUS und die OPEC héhere Angaben als bei BP Amoco angesetzt
werden.

Die blauen Quadrate geben die jiungsten Zahlen von Campbell wieder [18]. Diese
basieren auf einer Industriedatenbank. Der gegeniber dem Oil & Gas Journal
deutlich geringere Wert fur die Reserven beruht im wesentlichen darauf, dal3 die
OPEC-Angaben um die bereits erfolgte Produktion korrigiert wurden. Darlber hinaus
wurde bei Campbell nur Rohdl betrachtet, wohingegen die anderen Angaben
teilweise auch Schwerél, NGL und geringe Mengen unkonventionelles Ol enthalten.
Beriicksichtigt man deren Reservemengen auch bei Campbell, so kommen dessen
Angaben denen von BP Amoco bis auf wenige Prozent nahe.
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Rickdatierung vs. Neubewertung

Die Ruickdatierung der Neubewertung eines lange bekannten Olfeldes bildet den
zentralen Punkt in der Sichtweise von Campbell. Wahrend Okonomen oft den
Unterschied nicht ausmachen, da die Hoherbewertung ja erst im Jahr der Bewertung
die bekannten Reserven erhéht und dort somit auch gerechtfertigt erscheint, betont
Campbell den prinzipiellen Unterschied: Jeder Explorateur weil3, wie schwierig es ist
Olfelder zu finden (und daR dies zunehmend schwieriger wird). Eine Hoherwertung
kann erst an einem physikalisch auch gefundenen Feld vorgenommen werden.

Ignoriert man den entsprechenden Trend im Auffinden neuer Felder und setzt an
dessen Stelle den Trend der Neubewertungen, so erhalt man eine falsche Erwartung
hinsichtlich des Potentials kiinftiger Olfunde: Die Neubewertung eines Olfeldes
suggeriert steigende Reserven, die Rickdatierung auf das Jahr der Entdeckung zeigt
korrekt, dal3 das ,Reservenwachstum® auf einer Fehleinschatzung langst bekannter
Felder beruht, das Potential fur kiinftige Funde wird dadurch eher noch reduziert.

Dieser Unterschied kommt dann zum Tragen, wenn das Potential fur
Hoherbewertungen erschopft ist, d.i. wenn sich die ,sicher nachgewiesenen®
Reserven dem Wert der ,wahrscheinlichen* Reserven annahern. Im Jahr 1998
konnten in den USA erstmals die berichteten Reserven trotz ,Hoherbewertungen*
den Verbrauch nicht mehr ausgleichen [65]. Es deutet sich an, dal3 man hier an
diese Grenze stolit.

Ressourcen und Estimated Ultimate Recovery

Die in Bild 2.1.4 dargestellten Zusammenhange bilden den Schlissel zum
Verstandnis der unterschiedlichen Weltbilder von Campbell, Laherrere und vielen
brancheninternen Fachleuten einerseits und anderen Reservestatistiken (z.B. BGR,
US-GS):

Die aus dem Reservenreporting erhaltene rote Kurve suggeriert konstant
steigende Reserven und Neufunde. Ein Ende ist nicht absehbar. Daher sind
MutmalRungen uber ein Ende des Olzeitalters nicht nachvollziehbar

Die zeitliche Verfolgung der Neufunde (blaue Kurve) zeigt einen starken Anstieg
bis zur Mitte der 60er Jahre. Danach wurde zunehmend weniger Ol gefunden.
Heute n&hert sich die Kurve langst einem asymptotischen Grenzwert. Hieraus
ergibt sich, daR kaum noch neues Ol gefunden wird und die Reserven somit
aufgrund des Verbrauchs abnehmen.

Wesentlich starker noch als bei der Darstellung der heutigen Reservesituation
(Tabelle 2.1.2.) unterscheiden sich die Weltbilder bei der Einschatzung dessen, was
man noch an Ol finden wird. In Tabelle 2.1.3 sind Ressourcenabschatzungen der
Bundesanstalt fir Geowissenschaften und Rohstoffe und des USGS der
Abschéatzung von Campbell gegenlbergestellt.
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Tabelle 2.1.4: Abschéatzung der Olressourcen nach USGS[4] und BGR [8] bzw.
der vermutlich noch férderbaren unentdeckten Olmengen (,yet to
find“) nach Campbell [18]. Die Angaben der im Sommer 2000
vergffentlichten USGS-Studie sind in eckigen Klammern
aufgenommen. Sie werden im folgenden nur kurz kommentiert.

Region BGR |[BGR |Campbell |USGS-P95 |USGS-mode | USGS-mean | USGS-P5

(tSKE) [(Gb) (Gb) (Gb) (Gb) (Gb) (Gb)
Westeuropa 5,9 28,6 3 9,3 15,8 21,2 39,7
Osteuropa 0,4 2,2 4 0,9 1,6 2,7 5,8
Naher Osten |22,4 109 49 74,6 117,4 141,1 236
Afrika 8,5 41,9 10 22,1 37,7 50,8 95,9
Nordamerika |18,5 90,3 14,7 58 90,3 107,5 177,5
Sudamerika 8,6 41,9 12,3 26,3 16,9 56,1 101,2
GUS 38 185,6 |20,7 68 115 151 278
Asien 10,2 49,9 38,7 31,3 53,2 70,9 132,5
Australien 0,9 4.4 0,6 1,1 2,1 3,2 6,7
Summe 113 553,8 |153 291,6 450 604,5 1073,3
[Neue USGS- |-- -- - [239] - [724] [1376]
Studie]

Campbell gibt mit 153 Gb die niedrigsten Rohdlmengen an. Im Unterschied zu den
Ressourcenabschatzungen ergibt sich diese Zahl (Rohdl, das man wahrscheinlich
noch finden wird) jedoch aus den aus der Vergangenheit extrapolierten Werten .

Die Angaben der USGS sind sehr differenziert und Erwecken damit den Anschein
einer komplexen wissenschaftlichen Analyse. Tatséchlich jedoch bilden die
unterschiedlichen Einzelabschatzungen eines aus 8 Experten gebildeten Gremiums
Grundlage der Wahrscheinlichkeitsanalyse. Sie orientieren sich daran, wo geologisch
moglicherweise noch Ol vorhanden sein kdnnte [16]. Inwieweit es gerechtfertigt ist,
viele kleine Einzelwahrscheinlichkeiten weltweit zu einem grof3en Wert
aufzusummieren, mag dahingestellt bleiben. Wenn es aber darum geht, auch
tatsachlich dieses Ol zu suchen, so wird sich kaum eine Explorationsfirma auf eine
Probebohrung mit 5-10 Prozent Erfolgsaussicht einlassen bzw. wird ihr niemand
hierflr Geld zur Verfigung stellen [15].

Die hier dargestellten Angaben wurden einer Internetprasentation der USGS
entnommen, die im November 1998 angelegt wurde. Die Zahlen weichen in
geringem Mal3 von der im Jahr 1993 durchgefuhrten Arbeit von Masters ab [25].
Ende Méarz 2000 wurden in einer Presseerklarung von USGS und DoE, die zeitgleich
zu den OPEC-Verhandlungen tber kinftige Forderquoten bekannt wurde, gegenuber
diesen Angaben deutlich hohere Ressourenpotentiale ausgewiesen, die im Zeitraum
1995 - 2025 als forderwiirdig erachtet werden.

Die inzwischen vorliegende Studie umfal3t mehrere 100 Seiten detaillierter
Hochrechnungen und kann an dieser Stelle nicht ausfiihrlich besprochen werden.
Allerdings mdchten wir betonen, dal? die Studie zusatzlich noch zu findende
Olmengen identifiziert, die im Zeitraum 1995 bis 2025 etwa 724 Gb betragen sollen
(,mean®). Nimmt man eine konstante Erfolgsquote an, so sollten im Zeitraum 1995-
2000 bereits etwa 130 Gb gefunden worden sein. Tatsachlich wurden jedoch etwa 30
Gb gefunden. Somit bleibt die Realitat bereits in den ersten 5 Jahren um 100 Gb
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hinter diesen Erwartungen zuriick. Ebenfalls bemerkenswert ist, daf3 die
Ressourcenschéatzung fur 95 % Wahrscheinlichkeit (USGS-P95) mit 239 Gb
gegenuber dem alten Wert von 292 Gb deutlich nach unten korrigiert wurde.
Beriicksichtigt man die Funde der vergangenen 5 Jahre, so néhert sich dieser Wert
den Erwartungen von Campbell deutlich an.

Die USGS macht ihre Aussagen in einem schwierigen politischen Spannungsfeld.
Die oben erwdhnte Presseerklarung tber die Ergebnisse der aktuellen Studie wurde
Ende Méarz einige Tage vor einer entscheidenden Sitzung der OPEC-Staaten
veroffentlicht. Nach unserer Interpretation sollte der politische Druck auf die OPEC-
Mitglieder zur Erhohung der Foérderquoten unterstitzt werden. Im Klartext kbnnte die
Botschaft an das OPEC-Kartell lauten: Wenn Ol nicht bald billiger wird, so werden wir
es anderswo finden. Andererseits besitzt die USGS durchaus einen
wissenschaftlichen Ruf. Unsere Interpretation ist, dal3 man diesem ebenso gerecht
zu werden versucht, indem man in ,Insiderkreisen” zu den veréffentlichten Angaben
entsprechende Interpretationen tUbermittelt. So scheint es, dal3 die P95-Angabe den
tatsachlichen Erwartungen der Geologen wesentlich eher entspricht als die mit
wesentlich geringeren Wahrscheinlichkeiten errechneten hohen Werte.

Die den Angaben der BGR zugrunde liegenden Annahmen sind uns nicht bekannt.
Anhand der Zahlen entsprechen sie jedoch weitgehend einem Wert, der zwischen
der Angabe des USGS fur ,mode“ und ,mean” liegt. Fur Europa weist die BGR noch
fast 30 Gb an zu entdeckendem Rohdl aus. Diese Angabe klingt aul3erst spekulativ
und bedarf der Erklarung, wo dieses Ol gefunden werden soll.

Campbell bertcksichtigt in seiner Abschatzung nur Rohdl >17,5°API, unter
Bertcksichtigung auch von Schwerdl, Tiefseetl, NGL/Kondensat und polaren
Ressourcen erhélt er weitere 110 Gb, die insgesamt 263 Gb an noch zu findendem
forderbarem Ol ergeben. Allerdings klammert Campbell diesen Wert bewuRt aus, da
er nur unter erheblich erschwerten Férderbedingungen gewinnbar ist und die
Forderung dieser Kohlenwasserstoffe ein anderes Produktionsprofil als
konventionelles Rohdl aufweist.

Unter Berticksichtigung des bereits produzierten Ols ergeben sich Werte von
verschiedenen Autoren fur das insgesamt férderbare Rohol (EUR — Estimated
Ultimate Recovery), wie sie in Tabelle 2.1.4 gegenlbergestellt wurden

Tabelle 2.1.4: Estimated Ultimate Recovery von M. King Hubbert [53], BGR [8]
USGSJ[4], Petroconsultants [12] und Campbell [18]

Autor Gb

M. King Hubbert (1974) 2000
Campbell (1996, 1999) 1800
Petroconsultants (1996) 1800

BGR (1998) 2500
USGS-P95 (1998) 2086
USGS-Mode (1998) 2244
USGS-P50 (1998) 2399
USGS-P05 (1998) 2868

Campbell benutzt den niedrigsten Wert. Er selbst weist jedoch darauf hin, daf3 er auf
derselben Datenbasis wie der USGS-Wert aufbaut, allerdings sowohl flir Ressourcen
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als auch fiir Reserven eine andere Definition benutzt wird. Wiirde das USGS seine
Werte durchgangig auf einer P50-Definition (die Wahrscheinlichkeit fir grol3ere
Resourcen ist genauso grof3 wie flr kleinere Resourcen) aufbauen, so wiirde auch
das USGS ca. 2000 Gb fur EUR errechnen[16, 22]. Tatsachlich ist der Wert von
Campbell mit dem Ergebnis des USGS fir P-95 vergleichbar.

Desweiteren ist zu berticksichtigen, daf? der Wert fur EUR von Campbell unter
Beriicksichtigung von NGL, Kondensat, Tiefsee und Polar; auf 2185 Gb anwachsen
wirde. Campbell klammert diese in seiner Betrachtung jedoch bewuf3t aus. In der
Fragestellung, wann das Férdermaximum der weltweiten Olproduktion ist, kommt
ihnen eine nachgeordnete Bedeutung zu, da das Produktionsmaximum durch die
kostengiinstig und leicht forderbaren Olmengen bestimmt wird und nicht durch
schwerférderbare Olmengen mit einem unterschiedlichen Produktionsprofil.

Somit liegen die Werte von Campbell und anderen nicht wesentlich auseinander,
wenn man sorgsam die Definitionen beachtet. Deutliche Abweichungen ergeben sich
allerdings, wenn man die zeitlichen Erfolgsprofile betrachtet, sowie in der
Interpretation dieser Angaben. Wéahrend andere auf Jahrzehnte kein Problem
erkennen konnen, signalisiert Campbell aufgrund seiner Analysen, dal3 bereits
innerhalb der kommenden Jahre das weltweite Férdermaximum erreicht sein wird.

Diese Aspekte werden in der Darstellung der Campbell‘'schen Ergebnisse und deren
Bewertung durch andere Autoren meist vollig unterschlagen.

Campbell fuhrt jedoch gute Grinde an, warum den auf akademischem Weg
errechneten Ressourcen keine Bedeutung zukommt fiir eine Abschéatzung, wieviel Ol
tatsachlich noch gefunden wird. Dies wird im folgenden kurz skizziert und weiter
unten fir die Férderregion Europa weiter ausgefihrt.

Ein erster Grund ist die Erkenntnis, dald man mit einfachen Methoden die grof3en
Olfelder schon sehr friih fand. Betrachtet man die zeitliche Analyse, so ergibt
sich, daf3 heute mit moderner Technologie zwar in der Anzahl deutlich mehr
Olfelder als vor 20 oder 30 Jahren gefunden werden, daR die durchschnittliche
GroRe der Olfelder jedoch um GroRenordnungen kleiner ist.

Campbell und vor allem Laherrere untersuchten systematisch jede Olregion nach
GroRe der Olfunde, Explorationsentwicklung und zeitaufgelosten Trends. Tragt
man die GroRRe der gefundenen Olfelder tiber der Anzahl der Probebohrungen
auf, so kann man auch hier einen eindeutigen Trend ausmachen: Die ersten
Bohrungen waren wesentlich erfolgreicher als die spateren Bohrungen. In den
meisten Forderregionen nahert sich die so gewonnene Summenkurve der Funde
einem asymptotischen Grenzwert. Diese Darstellung ist sicherlich unabhangig
von teilweise 6konomisch bedingten Schwankungen in den Férderaktivitaten und
der jahrlichen Erfolgsrate, die man noch teilweise mit einer entsprechenden
Explorationsaktivitat begrinden mag.

Eine dritte Methode besteht darin, alle Olfelder einer Férderregion nach ihrer
Grol3e zu ordnen. Es zeigt sich sehr schnell, dal’ sich hier wieder ein
asymptotischer Trend ergibt. Bereits aus einer relativ kleinen Anzahl an Feldern
laRt sich sehr gut auf die Summe des Ols aller Felder in dieser Region schliel3en.
Dies hangt wiederum damit zusammen, daf3 die wenigen grofl3en Felder bereits
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den wesentlichen Anteil an der Gesamtmenge ausmachen. Die mit besseren
Methoden spater gefundenen kleinen Felder erhéhen zwar die Anzahl der Funde
betrachtlich, kdnnen aber zum gesamten Forderpotential nur noch einen kleinen
Anteil liefern. Diese Methode wird als parabolische Darstellung (,Parabolic
fraction”) bezeichnet. Sie wird mit grof3em Erfolg in unterschiedlichen Disziplinen
angewandt.

Mit einer Kombination dieser Methoden lassen sich flr alle Férderregionen sehr
genaue Extrapolationen tber kiinftige Funde erstellen. Die von Campbell und
Laherrere errechneten Angaben basieren auf diesen Methoden.

Dem kann man entgegenhalten, dal} diese Methode nur dort funktioniert, wo bereits
erfolgreich exploriert wurde. In neuen Gebieten, die bisher noch nicht ausreichend
untersucht sind, mag dies jedoch nicht richtig sein. Jedoch gibt es weltweit keine
grol3e Forderregion, die noch nicht in ausreichendem Mal3e erforscht ware. Man
weil sehr gut, wo sich aus geologischen Griinden Ol gebildet hat und wo es bis zum
heutigen Tage erhalten sein kann. Die dafur in Frage kommenden Regionen sind
hinreichend bekannt. Daher ist mit groRBen Uberraschungen, die das diesbeziigliche
Weltbild &ndern wirden, nicht zu rechnen. Die grof3te in den vergangenen 50 Jahren
entdeckte Olprovinz ist die Nordsee mit etwa 60 Gb. Es ist fast unmoglich, daR ein
Gebiet mit einem derartigen Produktionspotential ,,ubersehen” wurde.

Die wenigen noch weniger erforschten Regionen, zu denen vor allem die Tiefsee
gehort, kbnnen dieses Gesamtbild nur wenig beeinflussen. Grol3ere mogliche
Potentiale liegen im Golf von Mexiko, Stdatlantik und in kleinerem Umfang in
Nordeuropa. Bei gegenwartigem Kenntnisstand ist unter optimistischer Betrachtung
ein Potential von maximal 85 Gb zu erwarten [27]. Hierauf wird noch gesondert
eingegangen.

Das Potential des Kaspischen Meeres wird in 6ffentlichen Pressemitteilungen
deutlich Gberschéatzt. Seit einigen Monaten wird ein grol3erer Fund regelmafiig in der
Presse erwéhnt, wobei die Feldgrol3e fast mit jeder Meldung zunimmt. Wahrend am
9.Juli in der Sunday Times nichtgenannte Quellen den Fund in ,konservativer*
Abschatzung auf mindestens 50 Gb beziffern, die méglicherweise sogar 200 Gb
betragen kénnten [98], wurden am 4. Juli in einer japanischen Zeitung Kreise zitiert,
die von 15-20 Gb sprachen. Erwarteter Produktionsstart sei im Jahr 2004, wobei das
Produktionsmaximum mit 1 million Barrel pro Tag im Jahr 2010 erreicht werde [99].
Aus anderer Quelle [100] wird klar, dalR die 50 Gb vom Kasachischen Prasidenten
Nazarbayev geaul3ert wurden mit der Aufforderung an westliche Investoren, sich hier
zu engagieren. Dieselbe Quelle zitiert das explorierende Industriekonsortium mit
bemerkenswert vorsichtigen AuRerungen: ,At the moment we do not feel we have
sufficient information to make any estimates on potential reserves” [100]. Ein
Sprecher der beteiligten Firma BP Amoco wird in Financial Times News zitiert: “We
have only drilled one well so far and that has not been tested yet.“[101]

Die unterschiedlichen Auffassungen in der Darstellung der Erddlreserven und der
darauf basierenden Prognose, was noch gefunden werden wird, sind in Abbildung
2.1.5 gegenibergestellt.
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Beispiel: Europa

Im folgenden wird die Diskussion am Beispiel Europa vertieft. Gerade hier ist die
Diskrepanz zwischen den unterschiedlichen Reservestatistiken besonders deutlich.
In Tabelle 2.1.5 sind die Angaben flr die wesentlichen Westeuropdaischen Staaten

eingetragen.

Tabelle 2.1.5: Aufteilung der Westeuropaischen Olreserven auf die einzelnen
Staaten gemal unterschiedlicher Abschatzungen [4, 8, 18]
Region BGR |0O&GJ |Campbell |USGS
(Gb) |(Gb) (Gb) (Gb)
UK 9,55 5,15 12,6 19,5
Norwegen 15,43 |10,79 15,1 17,1
NL 0,12 0,11 0,21
Danemark 0,86 1,07 1,05
Italien 0,73 0,62 0,86 1,2
Frankreich 0,12 0,11 0,84
Deutschland 0,39 0,36 0,39
Osterreich 0,96 0,09 0,1
Sonst. 3,4
Summe 28,16 |18,3 31,15 41,2
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Die geringsten Reserven werden vom Oil & Gas Journal berichtet, das auch
Grundlage der BP Amoco Statistical Review of Energy bildet. Vor allem fur
GroRbritannien und Norwegen, die beiden groRen Olprovinzen, liegen die Angaben
deutlich unter denen anderer Autoren. Die Bundesanstalt fir Geowissenschaften und
Rohstoffe kritisiert die Angaben des Oil & Gas Journal als zu niedrig. Gerade hier
zeigt sich die industrielle Praxis der Unterbewertung der Reserven und der standigen
Neubewertungen durch Uberfiihrung von langst bekannten Ressourcen in Reserven.
Campbell bezieht die Reservenangabe auf mit 50 % Wahrscheinlichkeit gewinnbares
Rohdl. Daher sind dessen Werte fir Norwegen und Grof3britannien deutlich héher
bewertet. Das USGS errechnet den groRten Wert fiir die Olreserven Europas.

Noch deutlicher fallt der Unterschied in der Bewertung der Ressourcen aus, wie aus
Tabelle 2.1.6 ersichtlich wird.

Tabelle 2.1.6: Erdolressourcen Westeuropas nach BGR und USGS bzw. ,yet-
to-find“ Olmengen nach Campbell [4, 8, 18]

Region BGR |Campbell |USGS-5|USGS- |USGS- |USGS-95
(Gb) (Gb) Mode Mean (Gb)

UK 12,5 0,6 3,2 5,6 7,9 15,4

Norwegen 13,23 |1,1 4.1 6,7 8,5 15

NL 0,11 0,1

Danemark 0,37 0,3

Italien 1,36 0,14 0,7 1,3 1,9 3,9

Frankreich 0,01 0,06

Deutschland 0,22 0,21

Osterreich 0,11 0,04

Sonst. 1,3 2,2 2,9 54

Summe 27,91 |[2,55 9,3 15,8 21,2 39,7

Campbell errechnet hier ein Potential, das nur etwa 10 % der Abschéatzung der BGR
betragt, wobei der niedrige Wert bei Campbell auf einer Extrapolation der
vergangenen Erfolgsquote beruht. Aufgrund der grof3en Diskrepanzen in den
Reservedefinitionen, ist eine Diskussion der insgesamt forderbaren Erdélmenge
aussagekréaftiger. Die Angaben fur die Estimated Ultimate Recovery sind in Tabelle
2.1.7 zusammengestellt.

Tabelle 2.1.7: Estimated Ultimate Recovery von Erdol in Westeuropa

Region BGR |Campbell |USGS-95 |USGS- USGS- USGS-5
(Gb) (Gb) Mode Mean (Gb)

UK 38,01 |31 33,9 36,3 38,6 46,1

Norwegen 39,17 |29 27 29,6 31,4 37,9

NL 1,04 1,1

Danemark 1,96 2,25

Italien 2,83 1,8 2,5 3,1 3,7 57

Frankreich 1,05 0,9

Deutschland 2,42 2,5

Osterreich 0,99 0,9

Sonstige 9,7 10,6 11,3 13,7

Summe 87,47 169,45 73,1 79,6 85 103,5
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Aus der Tabelle wird ersichtlich, dass der Wert fir die Estimated Ultimate Recovery
bei Campbell am geringsten ist. Der Unterschied kommt im wesentlichen aus einer
drastisch unterschiedlichen Bewertung der zukinftigen Explorationserfolge der
beiden groRten Olprovinzen GroRbritannien und Norwegen. Die Angaben der BGR
liegen im Bereich des USGS, wobei die kinftige Ergiebigkeit Norwegens vom BGR
am hdchsten eingestuft wird. Diese Unterschiede werden am Beispiel Norwegens
und Grol3britanniens vertieft, die beide ihr Potential vor allem aus der Nordsee
schopfen.

In Bild 2.1.6 sind die kumulierten Explorationserfolge in der Reihenfolge der
Bohrungen aufgetragen. Hieraus ist ersichtlich, daR anfangs wesentlich mehr Ol
gefunden wurde. So erbrachten die ersten 500 Bohrungen fast genau soviel Ol wie
die nachsten 2000 Bohrungen. Diese Darstellung ist unabhangig vom
Explorationsjahr und damit unabhéngig vom jeweils aktuellen Olpreis. Eine
Extrapolation der Kurve ergibt fur die Nordsee einen Maximalwert von etwa 50 Gb.
Etwa ab der tausendsten Probebohrung wurde mit modernsten
Explorationsmethoden exploriert, so dal3 eine Steigerung der Erfolge durch neue
Technologien nicht zu erwarten ist.

Hoherbewertungen fanden bisher meist in groRen alteren Olfeldern statt. Bei kleinen
Olfeldern wird von Anfang an eine geringere Wahrscheinlichkeit fir den
,hachgewiesenen forderbaren Olgehalt‘ unterstellt, da ansonsten aus
wirtschaftlichen Uberlegungen eine ErschlieBung fragwiirdig ware [22]. Daher sind
kinftige Hoherbewertungen der neuen kleinen Felder kaum zu erwarten. Wird der
Inhalt eines alten Feldes hoher bewertet, so ist dies in der Grafik dem
entsprechenden Fund zuzurechnen. Dies wirde bedeuten, dafl3 die Kurve der
kumulierten Olfunde anfangs noch steiler ansteigt und uiber die letzen 1000 — 2000
Bohrungen noch flacher verlauft. Dies wirde das Potential fir kiinftige Neufunde
eher noch reduzieren.
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Bild 2.1.6: Nordsee6l: Kumulierte Neufunde in Abhangigkeit der Anzahl der
Probebohrungen [10]
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Eine zeitliche Aufschliisselung der Olfunde zeigt ein Maximum gegen Ende der 70er
Jahre. Dies entspricht der in Bild 2.1.7 dargestellten blauen Kurve. Die Olfunde der
letzten 10 Jahre bewegen sich auf einem Niveau, das nur etwa 30 % der jéhrlichen
Olproduktion betragt, mit anderen Worten: Jedes Jahr werden 2/3 der Produktion aus
den alten Reserven entnommen. Die ebenfalls eingezeichnete rote Kurve zeigt, daf3
die Anzahl der jahrlichen Funde mit 15 — 20 Feldern pro Jahr sehr hoch ist.
Allerdings ist die durchschnittliche Feldgréfie um mehr als eine Grél3enordnung
kleiner als vor 20 Jahren (gelbe Kurve). Es wird also in immer mehr kleine Felder
investiert. Dies fuhrt zwangslaufig zu héheren Explorations- und spater zu deutlich
héheren Produktionskosten.
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Bild 2.1.7: Nordseedl: Neufunde, Anzahl der Funde und durchschnittliche

FeldgrofRe [10]

Abbildung 2.1.8 zeigt die zeitliche Aufteilung der Neufunde in unterschiedliche
Grol3enklassen. In den 70er Jahren setzten sich die Erfolge vor allem im Aufspiren
der groRen Olfelder groRer als 1 Gb zusammen. Seit 1978 wurde jedoch kein Feld
dieser GroRRenklasse mehr gefunden. Insgesamt machen diese Funde 1/3 der
gesamten Funde bis heute aus. Vergleichbar ist das Erfolgsmuster fur die
zweitgrofite Feldklasse von 0,5 — 1 Gb. Auch diese wurden ausnahmslos in den 70er
und 80er Jahren gefunden. Heutige Olfunde sind eine GréRenordnung kleiner. Nur
bei diesen Feldern halt der Trend noch an, wobei sich fir die FeldgréRen 0,1 — 0,5
Gb ein Abflachen der Erfolgskurve bereits andeutet. Alleine die Olfelder kleiner 100
Mb werden noch in gro3er Zahl gefunden. In der Summenkurve auf3ern sich diese
Trends in einem starken Abflachen gegen Ende der 70er Jahre.
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Bild 2.1.8: Nordseeodl: Kumulierte Neufunde und Anteil der verschiedenen
GroRenklassen

UK (zeitlicher Verlauf der Funde)

Abbildung 2.1.9 zeigt die verschiedenen Reservestatistiken fur Grol3britannien seit
1970. Die rote Kurve gibt die Angaben von Worldoil wieder [28], wdhrend die Balken
die Werte des Oil & Gas Journal [28] zeigen. Wahrend diese in den 70er Jahren
stark voneinander abwichen, so geben sie flr die letzten Jahre einen vergleichbaren
Wert, der um 5 Gb liegt. Die Bundesanstalt fir Geowissenschaften und Rohstoffe
liegt mit fast 10 Gb deutlich tGber diesem Wert, wobei der gegentiber den Journalen
hohere Wert mit einem unglaubwurdig niedrigen Reporting begriindet wird [8]. Der
niedrige Wert wird allerdings auch in der Reservestatistik des Department of Trade
and Industry ausgewiesen [30]. Rechnet man allerdings alle im Jahr 1999 in
Produktion befindlichen bzw. bis 2002 in Produktion gehenden Felder inklusive der
bereits entleerten Felder im Jahr der jeweiligen Funde zu einer Summenkurve der
Neufunde auf, so erhalt man die mit ,Neufunde (DTI)* bezeichnete Kurve. Zieht man
davon wiederum die bisher geforderten Olmengen nach BPAmoco Statistical Review
of World Energy ab, so ergibt sich die untere mit ,DTI* bezeichnete Kurve. Diese
deckt sich in den letzten Jahren mit den Werten der BGR. Ebenfalls eingetragen ist
die Reserveentwicklung nach Laherrere (bzw. dessen Kurve der Neufunde als
Summe von Reserven und Produktion) [29]. Diese zeigt den selben zeitlichen Verlauf
wie die aus den Daten des DTI gewonne Kurve, allerdings auf einem etwas hoheren
Niveau, da dort eine P50 Wahrscheinlichkeit unterstellt wurde. Die beiden fir 1999
eingetragenen blauen Punkte geben die Schatzungen von Campbell wieder. [18]

Die aus den Neufunden abgeleiteten Reserveangaben zeigen einen eindeutigen
Trend: die Reserven nehmen seit mehr als 20 Jahren ab, heute ist etwa die Halfte
des bisher gefundenen Ols verbraucht.
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Bild 2.1.9: Reserve Reporting Gro3britanniens; die Summenkurve der Neufunde
nimmt kaum noch zu, die aus dieser durch Abzug der bisherigen
Produktion erhaltenen Reserven nehmen seit mehr als 20 Jahren ab.
Heute ist etwa die Halfte des bisher gefundenen Ols verbraucht. [8, 18,
29, 30]

Norwegen (zeitlicher Verlauf der Funde)

Eine vergleichbare Darstellung der Reservesituation von Norwegen gibt die folgende
Abbildung 2.1.10. Die Balkengrafik gibt die im Oil & Gas Journal veroffentlichten
Reserven, die im wesentlichen der BP Amoco Statistik zugrunde liegen [28]. Die
blaue Kurve gibt die Angaben von Worldoil [28]. Die einrahmende Kurve zeigt wie in
der vorhergehenden Abbildung jetzt fir Norwegen die aus den Daten des
Ministeriums fur Petroleum und Energie (MPE) errechnete Summenkurve der
Neufunde und (nach Abzug der bisherigen Produktion) der Reserven [31]. Fir die
letzten Jahre deckt sich diese Kurve mit den Angaben der BGR, die allerdings fur die
Jahre vorher eher den Werten aus Oil & Gas Journal folgt.

Noch deutlicher als in GroRbritannien werden heute nur noch wenige Olfelder
gefunden, so dal3 diese den Reservenschwund nicht ausgleichen kénnen.

Die ebenfalls eingezeichnete schwarze Kurve gibt die veroffentlichten verbleibenden
Reserven gemaR dem Norwegischen Ministerium fur Ol und Energie wieder [31]. Die
lagen mit 12 Gb im Jahr 1998 etwas hoher als der im Oil & Gas Journal
veroffentlichte Wert. Unter Bertcksichtigung auch der Ressourcen gibt das
Ministerium einen Wert von 17,2 Gb an. Sowohl das BGR als auch Campbell geben
einen Wert um 15 Gb fiur die norwegischen Reserven an. Im Unterschied zum BGR,
das die zuséatzlichen Ressourcen mit 13,2 Gb sehr hoch ansetzt, sieht Campbell mit
der Extrapolationsmethode nur noch ein Potential von etwa 1,1 Gb, das noch
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erschlossen werden kann. Dies deckt sich fast genau mit den Ressourcenangaben
des Ministeriums. Die unterschiedlichen Angaben des Ministeriums beruhen auf
unterschiedlichen Definitionen: Die Summenkurve der Neufunde und daraus
abgeleitete Reserven (abzuglich der Produktion) basiert auf Betreiberangaben fir die
insgesamt forderbare Olmenge jedes einzelnen Feldes, wahrend der globalen
Reservenangabe des Ministeriums ein vorsichtigerer Wert zugrunde liegt.
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Bild 2.1.10: Reserve Reporting Nowegens [8, 18, 28, 31]

Den Angaben des Ministeriums zufolge betrugen die Neufunde der letzten 4 Jahre
von 1995 - 1998 zusammen 1,35 Gb , dies entspricht der Olproduktion eines Jahres.
Im Jahr 1998 konnten Neufunde nur noch weniger als 20 % der Jahresproduktion
ausgleichen. Dal3 die Reserven uber diesen Zeitraum nicht zuriickgingen, liegt im
wesentlichen an den Neubewertungen lange bekannter Olfelder, die in der Grafik auf
das Jahr der Entdeckung rtickdatiert wurden.

Neubewertungen der Reserve von Olfeldern werden falschlich oft dem
technologischen Fortschritt zugeschrieben und als Beweis dafur gewertet, dafd mit
fortschreitender Technologie immer mehr Ol gefunden werde.

Tatsachlich jedoch beruhen die Neubewertungen in den meisten Féllen auf der mit
fortschreitender Férderung eines Feldes besser eingrenzbaren als ,sicher” zu
bewertenden Olmenge. Ol, das bei probabilistischer Betrachtung mit einer P50 %
Wabhrscheinlichkeit schon bertcksichtigt war, wird in dieser Betrachtung von einer
~-wahrscheinlichen® zu einer ,sicheren” Reserve hoher bewertet. Dieser Effekt beruht
jedoch ausschlieRlich auf den Definitionen. Die tatsachlich bekannten Olvorréate
werden damit nicht erhoht.

Die Bewertung des off-shore Potentials

Da Tiefseedl anderen geologischen Aspekten als onshore Ol und Ol im Flachwasser
folgt, wird es oft dem nichtkonventionellen Ol zugerechnet. Da es thematisch jedoch
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eine Sonderstellung einnimmt und in der aktuellen Diskussion besonders betont wird,
wird es an dieser Stelle besprochen.

Die offshore Olférderung wird seit mehr als 25 Jahren betrieben. Nach [32] sind bis
heute mehr als 5000 Felder erschlossen worden. Nach anderer Datenbasis [33] sind
es etwa 3000 Felder. Der grof3te Teil davon ist im Flachwasser, hier vor allem in der
Nordsee und im Golf von Mexico/Californien und in Indonesien. Sind es in NW
Europa etwa 400 Olfelder, so wurden in Nordamerika bisher mehr als 1500 Olfelder
erschlossen. Hierbei liegen fast alle Olfelder im Flachwasser bis zu einer Wassertiefe
von 200 m.

Erst seit einigen Jahren geht mit neuen Technologien die Exploration zu immer
gréRerer Wassertiefe, wobei der Rekord bei tiber 4000 Metern liegt. Jedoch steigen
die Forderkosten gegenuber Flachwasserférderung deutlich an, da man
schwimmende Produktionsplattformen unterhalten muf3. Campbell schatzt, dal3
bisher etwa 2 Gb Ol aus der Tiefsee tiefer als 500 m gefordert wurden, was etwa 2
Promille der kumulierten Welterdélproduktion entspricht. An der Produktion von 1999
hatte Tiefseeerd6l einen Anteil von 1,7 % (438 Mio barrel) [18].

Die Tiefseeforderung wurde vor etwa 10 Jahren von der brasilianischen
Olgesellschaft Petrobras forciert. Diese konnte im flachen Wasser keine neuen
Funde mehr verzeichnen, und sah sich daher gezwungen Tiefe Regionen zu
explorieren. In diesem Zusammenhang wurde die Technik wesentlich entwickelt.

Zur Entstehung entsprechender forderwirdiger Vorkommen sind spezielle
geologische Gegebenheiten erforderlich, wie sie vor allem im Golf von Mexiko und im
Westatlantik bekannt sind.

Heute kennt man etwa 25 — 30 Gb an Tiefseedl, die sich wie folgt auf die einzelnen
Regionen verteilen:

Tabelle 2.1.9: Reserven an Tiefseedl [34]
Land Reserve (Gb)
Angola 5,7
Australien 0,35
Brasilien 10,8

Kongo 0,65
Elfenbeinkiste 0,05

Guinea 2

Indonesien 4,45

Nigeria 1,8

USA (Golf von Mexiko) ca. 2

Summe 28

Dies entspricht etwas mehr als einer Jahresproduktion an Rohdl. Campbell,
mutmaldt, dal’ bei optimistischer Betrachtung innerhalb der kommenden 20 Jahre
noch weitere knapp 60 Gb erschlossen werden kdnnen, die um das Jahr 2010 eine
maximale Forderrate von etwa 5 Gb/Jahr beitragen kénnten [35]. Somit kénnen diese
Mengen einen weltweiten Produktionspeak allenfalls um einige Jahre verzogern,
vermutlich haben sie einen wichtigen, jedoch nur kurzzeitigen Einflu3 auf die
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Welt6lproduktion und die Reservenlage. Die genannten Mengen entsprechen etwa
2,5 % der Weltdlreserven und etwa 6 % an der noch méglichen Produktion (inklusive
der ,yet-to-find* Mengen).

Als grol3e Hoffnungstrager werden vor allem der Golf von Mexiko, die Ostkiiste
Brasiliens und die Westkiiste Westafrikas genannt.

Der Golf von Mexiko war lange eine Flachwasser-Provinz, die als weitgehend
ausgebeutet betrachtet wurde. Mit neuen Methoden konnte nochmals im tiefen
Wasser exploriert werden. So kennt man heute etwa 2,5 Gb an nachgewiesenen und
weitere 2,2 Gb an wahrscheinlichen Reserven. Zusammen mit der bisherigen
Produktion von 9,3 Gb und den noch erwarteten Entdeckungen von knapp einem Gb
ergibt dies ein Estimated Ultimate Recovery von etwa 23 Gb. Fast 70 % dieser
Menge liegen in weniger als 200m Wassertiefe. Dies wird vermutlich zu einer
maximalen Produktionsrate von 0,3 — 0,4 Gb/Jahr fuhren, die in den kommenden
zwei Jahren erreicht sein dirfte [34].

Dal} in der gefuhrten Diskussion jedoch vieles einem Wunschdenken entspringt, sei
am Beispiel der Falklandinseln skizziert: Vor einigen Jahren wurde um deren Ol ein
Krieg gefuhrt und lange galten sie als hoffnungsvolle Olregion. Noch 1998 wurden
Probebohrungen mit grof3en Hoffnungen begleitet [36] — bisher handelte es sich
jedoch um eine einzige Enttduschung. Bis Ende 1999 wurden mindestens 6
Bohrungen durchgefiihrt, jedoch in keinem Fall wurde Ol gefunden, das zu
kommerziellen Bedingungen férderbar ware. Die Auswertung der Bohrungen lauft
noch, jedoch wurden bisher keine neuen Pléane bekannt, so daf3 aus heutiger Sicht
diese Region als aufgegeben betrachtet werden muf3 [33].

Auch in Europa wird die Olprospektion in immer tiefere (und nérdlichere) Regionen
vorangetrieben. Die Gegend um die Farder Inseln und westlich der Shetland Inseln
wird von Fachleuten fir die interessanteste Region in Europa gehalten. Bereits seit
1993 laufen Vorbereitungen fiir eine Exploration. Jedoch nach langen
Unstimmigkeiten zwischen Grof3britannien und den Fardern Uber die Vergabe der
Rechte wird erst heuer damit begonnen, die Region den einzelnen Firmen fur eine
Exploration anzubieten. Es wird erwartet, dafd 2002 die ersten Probebohrungen
stattfinden werden. Zu diesem Zeitpunkt werden die in Produktion befindlichen
grofl3en Nordseedlfelder jedoch alle stark riicklaufig sein, so daf3 erfolgreiche
Explorationsbohrungen Miihe haben werden, wenigstens einen Teil der dann
racklaufigen Produktion der grof3en Felder auszugleichen. Vermutlich wird diese
Region jedoch wesentlich eher Gas enthalten als dal3 dort grof3e Erddélvorkommen zu
erwarten sind.

Die Bedeutung der Vorkommen im Kaspischen Meer werden in Pressemitteilungen
maRlos tibertrieben. Diese AuBerungen wurden beispielhaft bereits besprochen. Bis
heute ist vermutlich ein grofRer Fund zu verzeichnen, dessen Grof3e noch nicht
ausgewertet wurde, der nach Vermutungen in ,upstream“-Bereichen der Olindustrie
jedoch um 10 —15 Gb betragen kénnte. Desweiteren ist ein weiteres Giant-Feld mit
ca. 2 Gb bekannt. Das Gesamtpotential wird von Campbell auf etwa 25 Gb geschatzt
[22]. Dies wirde etwa dem Verbrauch eines Jahres entsprechen. Es ist jedoch zu
beachten, daR dieses Ol — wenn tiberhaupt — erst in einigen Jahren verfligbar sein
wird. Man wird Miihe haben, die dann weltweit bereits riicklaufige Olproduktion
einigermal3en aufrecht zu erhalten.
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2.1.2 Zeitlicher Produktionsverlauf

Der Produktionsverlauf eines Olfeldes verlauft gemaR einer Glockenkurve, die
exponentiell mit steigender ErschlieBung des Feldes ansteigt. Wenn der Druck im
Reservoir abfallt, muf? das verbleibende Ol mit zunehmend mehr Aufwand geférdert
werden. In geringem Mal3e kann man den Druck kunstlich wieder erhéhen (z.B.
durch Injektion von Gas oder Wasser) oder die Viskositat des Ols durch Additive
reduzieren. Diese MalRhahmen kénnen jedoch den Abfall nur innerhalb bestimmter
Grenzen beinflussen. Befindet sich die Férderung eines Olfeldes vor dem
Produktionsmaximum, so kann die Produktionsrate durch Zubau neuer
Forderanlagen gesteigert werden. Befindet sie sich jedoch bereits jenseits des
Produktionsmaximums, so ist eine kurzfristige Produktionssteigerung nur mit
gréRtem technischem und finanziellem Aufwand realisierbar, tendenziell geht die
Produktion hier jedoch unweigerlich Jahr ftr Jahr zurick.

Da die meisten Gebiete aul3erhalb des Nahen Ostens nahe am
Produktionsmaximum sind oder dieses bereits tUberschritten haben, ist eine
Produktionssteigerung in diesen Gebieten nur mit erheblichem Aufwand realisierbar.
Tendenziell wird hier die Forderung jedoch Jahr fur Jahr zurtickgehen. Dies werden
auch die im folgenden gezeigten Beispiele belegen. Die USA werden als ehemals
wichtigster Olproduzent beschrieben, der sein Produktionsmaximum schon vor 30
Jahren uberschritten hat und heute nur noch 60 Prozent der damaligen Olmengen
fordert. Ebenfalls ausfiihrlicher wird die européische Olférderung beschrieben. Diese
wird in diesen Jahren das Produktionsmaximum Uberschreiten, wenn es nicht schon
erreicht wurde, was sehr wahrscheinlich ist.

Aus 6konomischen Grunden wird man versucht sein, den Abfall der Produktion
jenseits des Maximums zu verzégern. Hier gibt es jedoch einen grundsatzlichen
Unterschied zwischen onshore- und offshore Forderung: Wahrend onshore auch
eine langsam zuriickgehende Férderung mit mehreren Prozent pro Jahr Ruckgang
uber viele Jahre hinweg sinnvoll ist, da die getatigten Investitionen die laufenden
Betriebsausgaben bei weitem Uibersteigen, versucht man, offshore Olfelder so
schnell wie moglich auf moglichst hohem Niveau auszubeuten. Féllt die Produktion
unter eine bestimmte Rate zurtick, so lohnen die hohen Betriebskosten der offshore
Plattformen nicht mehr. Somit mufd man im Produktionsprofil grundsatzlich zwischen
onshore- und offshore Forderung unterscheiden, wie dies in der nachfolgenden
Abbildung dargestellt ist. Da die europaische Olférderung weitgehend offshore
stattfindet, erwarten Experten einen sehr schnellen Abfall der Produktion am Ende
des Produktionsplateaus der grof3en alteren Felder.

A Produktionsprofil
onshore

offshore

Zeit

Bild 2.1.12: Idealisiertes Produktionsprofil der onshore / offshore - Férderung
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Nicht nur in der Analyse der Olreserven, sondern auch in den Statistiken der
Olférderung, die ja wesentlich besser bekannt sind als die Reserven, herrschen
Differenzen. Die folgende Tabelle 2.1.9 gibt einen Uberblick liber die Angaben der
kumulierten Olférderung von verschiedenen Autoren.

Tabelle 2.1.9: Kumulierte Produktion mit Angabe des Erhebungsjahres [4, 8, 12, 18]:
Autor Gb Jahr

Petroconsultants 784 1996

Campbell 820 1999

BGR (114,4 Mtoe) 840 1997

USGS 686 1997 ?

Die Angaben von Petroconsultants, Campbell und der BGR liegen nahe beieinander,
wenn man die zeitlichen Unterschiede und die betrachteten Olkategorien
berticksichtigt. Die Angaben von Petroconsultants/Campbell beziehen sich bewul3t
nur auf die Rohdlférderung ohne Schwer6l, NGL und unkonventionelles Ol. Das
BGR stitzt sich in seinen Angaben auf Werte aus Petroleum Economist und BP
Amoco Statistical Review of World Energy und schlieRt diese anderen Ole mit ein.
Bei Petroconsultants/Campbell werden diese Ole ausgeklammert, da sie eine
andere Produktionsdynamik mit deutlich hoheren Kosten aufweisen. Campbell gibt
die kumulierte Férderung dieser anderen Ole mit etwa 90 Gb an, so daR damit der
vergleichbare Wert auf 910 Gb anwachst. Zahlt man zu dem Wert des BGR die
Produktion von 1998 und 1999 hinzu, so erhalt man einen Wert von 893 Gb, der sich
mit dem Wert von Campbell hinreichend genau deckt.

Andererseits sind die niedrigen Angaben des USGS nicht nachvollziehbar.

Der Verlauf der bisherigen Rohélférderung nach Campbell ist in der folgenden
Abbildung aufgetragen.
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Bild 2.1.13: Roholférderung der einzelnen Regionen [37]
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Im folgenden Teil werden Europa und die USA hinsichtlich der Produktionsprofile und
bestehender Trends, die Rickschlisse auf die kiinftige Férderung erlauben,
dargestellt.

Die Olproduktion der USA

Die USA hat das Férdermaximum vor fast 30 Jahren erreicht. Heute findet die
Forderung auf dem Niveau der 50er Jahre statt. In den letzten Jahren kann man
beobachten, wie die Forderung in den beiden immer noch wichtigsten Gebieten
Texas und Alaska drastisch zuriickgeht. Die einzige Provinz, die noch einen
Produktionszuwachs zeigt, ist die offshore Forderung, vor allem im Golf von Mexiko.
Dieser Forderzuwachs ist jedoch deutlich geringer als der Produktionsriickgang in
den anderen Gebieten. Die USA hatte das Produktionsmaximum im Jahr 1970.
Danach ging die Forderung deutlich zuriick. Nach der ersten Olkrise wurden
verstarkte Anstrengungen unternommen, diesen Trend umzukehren.

In der altesten und auch heute noch grof3ten Forderprovinz Texas blieben diese
Bemuhungen ohne Einflul3 auf die Férderung, die seit Anfang der 70er Jahre
kontinuierlich abnimmt, heute bei weniger als einem Drittel der Maximalproduktion ist
und auf dem Niveau der 30er Jahre liegt. Die verstarkten Bemuhungen in den
anderen Provinzen konnten den Gesamttrend fuir einige Jahre stoppen.
Insbesondere die FOorderung aus den neu erschlossenen Gebieten in Alaska
(entdeckt waren diese bereits vor 1970) konnte den Riuckgang andernorts fir einige
Jahre kompensieren. Jedoch seit Ende der 80er Jahre geht auch hier die Férderung
deutlich zuriick, so daf3 sich der Produktionsriickgang in Amerika beschleunigte. In
Alaska nahm die Produktion innerhalb der letzten Jahre jeweils gegeniber dem
Vorjahr mit zunehmender Rate ab. Dies konnte durch Forderzuwachse andernorts
nicht kompensiert werden, wie Tabelle 2.1.10 zeigt. Gegeniber dem
Produktionsmaximum im Jahr 1988 hat sich in Alaska die Produktion innerhalb von
zehn Jahren halbiert.

Millionen Barrel/Tag
12

10 Importe N

35 39 43 47 51 55 59 63 67 71 75 79 83 87 91 95 99
Jahr
Bild 2.1.14: USA-Produktion [38, 39, 40]
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Die Olférderung Alaskas mit 1,05 Millionen Barrel Tagesproduktion in 1999 hangt
auch heute noch zur Halfte an der Produktion aus dem grof3ten Feld, Prudhoe Bay
und dessen Satellitenfelder (570.000 Barrel Tagesproduktion in 1999 [40]). Dieses
Feld wurde 1977 in die Produktion Gberfuhrt. Das Produktionsprofil von Prudhoe Bay
zeigen die nachfolgenden Abbildungen 2.1.15 und 2.1.16. Die Forderung wurde sehr
schnell auf ein hohes Niveau gefahren und konnte dort fast zehn Jahre lang gehalten
werden. Danach ging die Produktion stetig zurlick, wobei sich dieser Rickgang im
letzten Jahr beschleunigte. Die ebenfalls eingezeichnete Summenkurve gibt die
insgesamt in Prudhoe Bay geforderte Olmenge. Man erkennt, daf sich die Kurve
einem asymptotischen Wert annéahert, der bei etwa 11 - 12 Gb liegt.

Mb/a Jahresproduktion Gesamtproduktion Mb

600 12000
T aa

500 [ . 10000
‘/f produktion e

400 % o~ 8000
»\( polation
300 / \ \ 6000
200 4000
l Gesamt \\
100 / produktjon x 2000

- 0]
75 80 85 90 95 2000 2005

Jahr

0

Bild 2.1.15: Jahrliche Olproduktion und insgesamt geférderte Olmenge in Prudhoe
Bay, dem mit Abstand groRten Olfeld Alaskas [13, 40]

Diese Analyse wird klarer, wenn man die jahrlichen Produktionszahlen Uber der
insgesamt geférderten Olmenge auftragt. Diese Darstellung (Abb. 2.1.16) I4Rt sich
gut zur Abschéatzung der verbleibenden Olreserve eines Feldes nach dem
Produktionsmaximum benutzen. Die abnehmende Produktion seit Anfang der 90er
Jahre folgt einem fast linearen Trend. Eine Extrapolation dieses Trends deutet auf
die insgesamt forderbare Olmenge, die weniger als 12 Gb betragen wird.
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Bild 2.1.16: Jahrliche Produktionsrate als Funktion der insgesamt produzierten
Olmenge in Prudhoe Bay und daraus ableitbare insgesamt forderbare
Olmenge [13, 40]

Aus Analysen dieser Art lassen sich fir jedes Olfeld und damit firr jede Olprovinz
recht gute Schliisse uber die verfiigbaren Olreserven und das kiinftige Forderprofil
ziehen. Bertcksichtigt man zusatzlich, dal3 die Neufunde wesentlich kleiner sind als
vor zehn, zwanzig und dreissig Jahren, so lassen sich recht gut kiinftige Forderprofile
abschatzen.

Wie Bild 2.1.14 zeigt, geht die Produktion neben Alaska vor allem in Texas deutlich
zuriick. Insgesamt kommt das texanische Ol aus etwa 170.000 Olquellen. Jedoch
sowohl die Anzahl der aktiven Olquellen als auch die spezifische Forderleistung je
Quelle gehen seit vielen Jahren zurtick. Das Produktionsmaximum war in den Jahren
1972/1973. Damals kam das Ol aus 160.000 Quellen mit einer durchschnittlichen
Forderleistung von 21 Barrel pro Tag. Im Jahr 1985 waren 210.000 Olquellen aktiv
mit einer allerdings deutlich reduzierten durchschnittlichen Forderleistung von 10
Barrel pro Tag. Seither gehen sowohl die Anzahl der Férdersonden als auch deren
spezifische Leistung weiter zurlick. Heute werden pro Sonde noch etwa 7 Barrel pro
Tag gefordert. Die Produktion nahm in den letzten Jahren deutlich ab, wie aus
Tabelle 2.1.10 ersichtlich ist. [39]

Tabelle 2.1.10: Produktionsriickgang in Texas, Alaska und den USA (jeweils
gegenuber dem Vorjahr) [38, 39, 40]

1994 1995 1996 [1997 [1998 |1999 [1999 zu 1993

USA |-2,7%|-15%|-1,4%[-0,2% [-3,1 % |-4,7 % |-13 %

Alaska |-1.5%(-4% |-6% |-7% |-9% [-11%|-36%

Texas |-5,7%|-54% |-2,7 % |-1,7%[-6,5% [-18 % |-35%

Etwa 40 % der texanischen Olproduktion kommen aus den 20 ergiebigsten
Olfeldern. 15 dieser Felder wurden bereits vor mehr als 50 Jahren entdeckt. 19
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dieser Feld haben das Produktionsmaximum bereits lange tberschritten und
produzieren Jahr fur Jahr weniger Ol. Als ein Beispiel ist im folgenden Bild 2.1.17 die
Produktionskurve des Feldes Kelly-Snyder dargestellt. Das Feld wurde 1948
entdeckt, hatte das Produktionsmaximum im Jahr 1974 und tragt heute immer noch
als eines der 20 groRten Olfelder zur Produktion bei. [41]
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Bild 2.1.17:  Produktionskurve des texanischen Olfeldes Kelly-Snyder, das auch
heute noch zu den 20 groRten produzierenden Olfeldern zahlt [41]

Die Olproduktion von Texas und Alaska macht auch heute noch etwa ein Drittel der
Produktion der USA aus. Nur im offshore Bereich des Golfs von Mexiko nimmt die
Forderung noch deutlich zu. Doch wie man Abbildung 2.1.14 entnehmen kann, kann
dieser Zuwachs den Riickgang der Produktion in den anderen Gebieten bei weitem
nicht kompensieren.

Wie ebenfalls aus Bild 2.1.14 ersichtlich ist, nahm in den letzten zehn Jahren die
Importrate dramatisch zu. Lag sie Anfang der 80er Jahre bei 25 % des Verbrauchs,
so werden heute mehr als die Halfte des Ols importiert. Die USA sind heute
empfindlich von Olimporten abhangig. Diese Abh&ngigkeit nimmt von Jahr zu Jahr
deutlich zu.

Wie die Analyse zeigt, beruht die Produktion auch heute noch zum groéf3ten Teil auf
den grof3en alten Feldern, die das Produktionsmaximum lange Uberschritten haben.
Die Produktion verlagert sich jedoch auf Grund des Produktionsriickgangs der
groR3en Felder zu kleinen bis sehr kleinen Feldern. Damit wird es zunehmend
schwieriger, den Produktionsrickgang der grof3en Felder auszugleichen. Dartber
hinaus erfordern die kleinen Olquellen einen spezifisch viel hdheren
Investitionsaufwand. Dies ist fiir groRe Olfirmen nicht mehr rentabel und daher
ziehen sie sich zunehmend aus der Olférderung Nordamerikas zuriick.

Die Europaische Olférderung

Ahnliche Tendenzen lassen sich bereits auch fiir die deutlich jiingere europaische
Olférderung aufzeigen. In Bild 2.1.18 ist die europaische Olproduktion nach BP
Statistical Review of World Energy [3] und OECD Energy Balances [42] dargestellt.
Im wesentlichen beruht die Férderung auf dem off-shore Potential der Nordsee und
angrenzender Regionen. Wie im Kapitel 2.1.1 ausfihrlicher dargelegt, ist das
Forderpotential Europas hinreichend gut bekannt. Positive Uberraschungen durch
groRe Neufunde sind hier nicht mehr zu erwarten.
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Bild 2.1.18 Europaische Olproduktion [3, 42]

Starker noch als in den USA hangt der Hauptanteil der Olproduktion an wenigen
Olfeldern, die alle das Produktionsmaximum bereits iberschritten haben. Deren
Foérderriickgang muf3 zunehmend durch den Anschluld neuer um fast eine
GroéRenordnung kleinerer Felder ausgeglichen werden. So fordert Grof3britannien
sein Ol aus etwa 120 Olfeldern. Wurden in den ersten 25 Jahren der UK OI- und
Gasforderung 100 Felder erschlossen, so vergingen bis zum Anschlul3 der nachsten
100 Felder nur noch 6 Jahre (bis Ende 1998) [43]. Die durchschnittliche Gro3e der
neuen Olfelder nahm dabei rapide ab. In Bild 2.1.19 sind die Ende 1998 in
Produktion befindlichen Olfelder gemaf ihrer urspriinglichen GréRe (Estimated
Ultimate Recovery) dargestellt.
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Bild 2.1.19: UK EUR der produzierenden Olfelder und Anteil an der Produktion [30}
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Die 14 groRten dieser Felder beinhalten mehr als 50 % des Ols aller Felder. Der
kleine EinschluR rechts oben im Bild zeigt die jahrliche Olproduktion GroRbritanniens.
Der Anteil der 14 groRten Olfelder an der Produktion ist ebenfalls eingezeichnet. Wie
man erkennt, geht deren Produktionsanteil stetig zurtick. Damit die
Gesamtproduktion auf dem hohen Niveau gehalten werden kann, missen verstarkt
neue Felder angeschlossen werden. Diese haben jedoch nur kleine Reservemengen
und sind teilweise bereits nach 2 — 3 Jahren erschopft, wie etwa Medwin oder Staffa,
deren Grol3e nur einige Millionen Barrel betrug. Diese Felder wurden bereits nach
zwei Jahren wieder aus der Produktion genommen. Im Jahr 1999 konnte die
Jahresproduktion gegenuber dem Vorjahr um 3,6 % erhdht werden. Jedoch mufiten
hierfur 11 neue Olfelder angeschlossen werden. In den ersten vier Monaten 2000
ging die Produktion gegentber dem Vorjahreszeitraum bereits um 4 Prozent zurtck.
Wie man Tabelle 2.1.11 entnehmen kann, nimmt die Anzahl der produzierenden
Felder stetig zu, und deren durchschnittlicher Olinhalt ab. Heute betragt die
durchschnittliche Gréf3e neuer Felder etwa 50 Mio barrel (EUR) oder weniger
(Blanchard). In den 70er Jahren betrug sie 400 Mio Barrel.[43]

Tabelle 2.1.11: Olproduktion GroRbritanniens, sowie Anzahl der produzierenden
Felder und deren durchschnittliche Feldgrof3e [30]

88 189 |90 (91 |92 |93 94 95 96 97 98
Anzahl Felder 38 |45 |50 [48 |56 |69 76 80 99 113 124
Prod. je Feld 22 |15 |135 (14 |12,4|10,7 |12,3 |119 |96 8,3 7,8

Mio Barrel pro Jahr

Produktion Mio t 114 91,7 |91,6 |91,3 94,3 |100,2 |126,5 |129,9 |129,7 |128,2 132,6

Alte Felder machen auch heute noch den gréf3ten Teil der Reserven aus. So wird die
Produktion heute Uberwiegend aus Feldern gedeckt, die vor tiber zwanzig Jahren
entdeckt wurden. Deren Produktionsrate geht jedoch deutlich zurtick. Die 32 grof3ten
Felder Gber 100 Mb Inhalt gehen fast alle in der Produktion zuriick [43]. Bild 2.1.20
zeigt fur die Produktion von 1996 die Anzahl der Felder als Balkengrafik [44]. Diese
sind jeweils in dem Jahr eingetragen, in dem das Feld entdeckt wurde. Wie man
erkennt, wurden die meisten der 1996 produzierenden Felder in den 70er Jahren
entdeckt. Die blau hinterlegte Flache gibt die urspriingliche Reserve dieser Felder
wieder. Davon wurde jedoch der grof3te Teil bereits gefordert. Die heute noch
verbleibende Reserve ist als griine Flache eingetragen. Man erkennt, dafd auch
heute noch der groéf3te Anteil der Reserven in den alten Feldern der 70er Jahre
liegen. Die spater gefundenen Felder, die zahlenmalig wesentlich mehr sind,
konnen jedoch nur einen kleinen Anteil im Vergleich zu friher beitragen. Sie sind
auch in der Produktion bereits wesentlich weiter fortgeschritten als die alten Felder.
Ebenfalls in der Abbildung eingetragen ist die aktuelle Produktionskurve seit 1978.
Wie man erkennt, liegt sie seit dieser Zeit deutlich Gber den jahrlichen Neufunden.
Hieraus ist klar ersichtlich, daR wesentlich mehr Ol verbraucht als neu gefunden wird.
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Bild 2.1.20: Analyse der Olproduktion von GroRbritannien im Jahr 1996:

Neufunde

/ Hiervon noch vorhanden

M ,Produktion

- ¥

- 14

A\

—

L

69 71 73 75 77 79 81 83 85 87 89 91 93 95 97

22.09.00

Anzahl der jahrlichen Funde

18
16
14

Eingetragen ist das Jahr der Entdeckung der in Produktion befindlichen

Felder, sowie deren urspriingliche und heute noch vorhandene

Olmenge. Ebenfalls eingetragen ist die Jahresproduktion seit 1978.

Anders als in GroRbritannien erlebte die Olindustrie Norwegens uber die letzten zehn

Jahre einen dramatischen Aufschwung mit einer durchschnittlichen
Produktionssteigerung von 5 — 10 % pro Jahr. Zum erstenmal im Jahr 1997

stagnierte die Produktion und war 1998 sogar um mehrere Prozent ricklaufig [3, 31].

Dieser Einbruch im Trend wird mit einer Verzégerung des Anschlusses neuer
Olfelder, mit tiberraschend langen Forderunterbrechungen wegen jahrlicher

Wartungsarbeiten und mit dem niedrigen Olpreis im Jahr 1998 begriindet. Auch
wenn diese Argumente einsichtig erscheinen, so hat der Einbruch des Fordertrendes
vor allem auch etwas damit zu tun, dal3 sich Norwegen (ebenso wie England) nahe
am Produktionsmaximum befindet. Die Struktur der Olférderung ist in beiden Staaten
sehr ahnlich.

Die funf groRten in Produktion befindlichen Olfelder beinhalten die Halfte aller
Reserven. Deren Anteil an der Produktion nimmt stetig ab, sie haben das
Produktionsmaximum bereits Uberschritten. Dies zeigt Abbildung 2.1.21.
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Bild 2.1.21: GroRe der Olfelder in Norwegen. Die dunkel eingefarbte Flache gibt
den Anteil, der von der ursprtinglichen Reserve noch vorhanden ist [31].

Tabell 2.1.12 zeigt ahnlich wie fiir GroRbritannien, daR Jahr fir Jahr mehr Olfelder
angeschlossen werden und deren spezifische Produktionsrate kleiner wird.

Tabelle 2.1.12: Norwegische Olproduktion der letzten Jahre [31]

Jahr 1995 1996 1997 1998
Produktion (Mtoe) 157,2 175,5 175,8 168,9
Anzahl der produzierenden Felder |31 34 37 41
Durchschnittl. Produktion je Feld |37,2 37,9 34,9 30
(Mio Barrel/Jahr/Feld)

Der Nahe Osten

Die Olproduktion der Staaten des Nahen Ostens befindet sich vermutlich noch vor
dem Produktionsmaximum und ist eher durch politisch/6konomische Gesichtspunkte
gesteuert als durch technische Restriktionen. Allerdings trifft dies sicher nicht fur alle
Staaten zu. So z.B. hat die Olproduktion des groRten Nicht OPEC Staates im Nahen
Osten, Syrien, das Produktionsmaxmium bereits 1995 tberschritten. Seither geht die
Produktion von Jahr zu Jahr deutlich zurtick [45].

Das BGR schreibt, daR im Vergleich zu 1993 die spezifische Olproduktion je
Fordersonde im Nahen Osten von 133.000 t/a auf 85.700 t/a im Jahr 1997
zurickgegangen ist und fiihrt diese Tatsache auf das fortgeschrittene
Produktionsstadium vieler Olfelder im Nahen Osten zurtick [8].
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Das mit 100 Mrd. Barrel weltgré3te Feld, Ghawhar, befindet sich in Saudi Arabien.
Es erstreckt sich Gber ein Gebiet von 100 x 200 km und besteht aus mehreren
Substrukturen. Bis Ende 1994 waren etwa 44 Gb Ol gefordert, heute ist das Feld
trotz Anwendung modernster Methoden (u.a. ,horizontal drilling®) jenseits des
Produktionsmaximums. Das mit 60 Gb Inhalt zweitgrof3te Feld, Burgan, liegt in
Kuwait. Bis Ende 1994 waren etwa 22 Gb gefordert. Heute durfte sich dieses Feld
nahe dem Produktionsmaximum befinden [22].

Auch wenn die zentralen OPEC-Staaten noch groRe Olreserven besitzen, so beginnt
von den in Produktion befindlichen Anlagen der Output nachzulassen. Dies bedeutet,
daf3 die OPEC-Staaten ihre Produktion zwar noch ausweiten kénnen, daf3 hierzu
jedoch grol3e Investitionen getatigt werden mussen. Nicht zufallig 6ffnete Saudi
Arabien den Olsektor fiir auslandische Firmen [60]. Heute ist unklar, ob die OPEC-
Staaten mit bestehenden Forderkapazitaten die Produktion noch im erforderlichen
Umfang ausweiten konnen. Im Herbst diesen Jahres wird man dies besser beurteilen
konnen.

Eine ausfiuhrlichere Analyse dieses Sachverhaltes ware winschenswert. Sie kann im
Rahmen dieser Arbeit aus Zeitgrinden noch nicht geleistet werden.

Technologischer Fortschritt

Ein oft betonter Aspekt betrifft die neuen Férdermethoden, die unter dem Begriff
.Enhanced Oil Recovery* (EOR), und ,Improved Oil Recovery* (IOR) bekannt sind.

Als ,Enhanced Oil Recovery” werden die Methoden bezeichnet, die die Charakteristik
im Olreservoir verandern. Vorzugweise geht dies in alten Feldern mit komplexer
geologischer Struktur. Mit dem Einpressen von Gas, Wasser oder Heil3dampf sowie
geeigneten Chemikalien kann der Druck im Olreservoir , die Gleitfahigkeit des Ol und
damit die Forderrate erhdht werden. Die damit einhergehende stéarkere Forderrate
wird als Indiz dafiir genommen, daR die gesamte Ausbeute des Olfeldes erhoht
werden kann.

Da die Abschatzungen der Reserven von einem aus seismischen und erganzenden
Messungen sowie aus Probebohrungen erhaltenen Faktor fur das tatséachlich im Feld
vorhandene Ol ausgehen (sogenanntes , il in Place*), wiirde eine Erhthung des
Ausbeutefaktors (,recovery factor”), der angibt welcher Anteil des vorhandenen Ols
auch tatsachlich gefordert werden kann, die Gesamtreserve eines bekannten
Olfeldes erhéhen.

Abh&ngig von der Qualitat und Komplexitat eines Reservoirs kann der
Ausbeutefaktor erheblich schwanken. Die ermittelten Werte reichen von 5 % bis zu
80 %. Im weltweiten Mittel fur alle groRen Olfelder liegt er bei etwa 40 % [93]. Eine
aufgrund des technologischen Fortschrittes erhéhte Ausbeute kénnte die
Gesamtreserve entsprechend erhohen. Mit EOR-Methoden kann die Ausbeute eines
alten Feldes erhoht werden. Dies bringt jedoch nur bei entsprechend komplexen
geologischen Verhéltnissen mit schlechtem Ausbeutefaktor einen Vorteil. Dieser liegt
in fir EOR-Methoden geeigneten Feldern bei 10 — 20 %.

Dies wird oft mit ,Improved Oil Recovery” (IOR) — Methoden verwechselt. Als solche
bezeichnet man den Einsatz moderner technologischer Methoden bei der
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Ausbeutung eines Olfeldes wie besseres Management, bessere
Reservoirkenntnisse, ,horizontal drilling“ und andere. Jedoch ist zu bedenken, daf}
mindestens innerhalb der letzten zehn bis zwanzig Jahre bei Reserveabschatzungen
und der Ausbeutung neuer Olfelder ohnehin der technologische Fortschritt eingeplant
wurde. Darliber hinaus konnte bis heute nicht gezeigt werden, dal3 neue
Foérdermethoden die Ausbeute tatsachlich stark erhéhen. Am Beispiel der deutschen
Forderkurve wurde dies von K. Hiller eindrucksvoll gezeigt[46]. Die Anwendung
neuer Methoden in den 80er Jahren konnte die bereits seit langem exponentiell
abfallende Forderkurve Deutschlands nur leicht beeinflussen. Tatséachlich wird
jedoch eher nur das Gesamtpotential schneller entleert als ohne diese Mal3hahmen.

In den Statistiken des Norwegischen Ministeriums fiir Ol und Energie (MPE) werden
jedes Jahr die Anderungen in den Reserven diskutiert [31, 47]. Wie in Kapitel 2.1.1
bereits beschrieben wurde, konnten in den letzten Jahren nur noch ¥ bis 1/5 der
Produktion durch Neufunde ersetzt werden. Der Grof3teil des Zuwachses der
Reserven kommt aus einer bei laufender Produktion jenseits des
Produktionsmaximums besser abschatzbaren Menge des verbleibenden Ols, bei der
ein Teil des ,wahrscheinlich* forderbaren Ols in ,sicher” férderbares Ol tiberfiihrt
wird. In den Norwegischen Statistiken wird eine Neubewertung aufgrund veranderter
technologischer Einschatzung als ,,change in the improved recovery potential“ explizit
ausgewiesen.

Innerhalb der vergangenen 5 Jahre wurde hierdurch nur einmal, namlich im Jahr
1996 eine Hoherbewertung um 5,8 Gb vorgenommen. In den anderen Jahren
wurden die Bewertungen um jeweils etwa 1 bis 1,7 Gb wieder zurickgenommen.

Vor allem in alten und groRen Olfeldern mit komplexen geologischen Verhaltnissen
verspricht man sich die gréf3ten Erfolge des EOR.

In den USA und hier im besonderen in der altesten Forderprovinz Texas wird viel
Geld in die Erh6hung der Ausbeute mit modernen Methoden investiert. Als wohl
prominentestes Beispiel werden im folgenden die darauf beruhenden Erfolge des seit
den 30er Jahren in Produktion befindlichen Yates — Feldes beschrieben, das auch
1997 noch das zweitgréRte produzierende texanische Olfeld war [48].

Das Feld ist weit jenseits des Produktionsmaximums, das im Jahr 1981 mit etwa
125.000 Barrel Tagesproduktion erreicht war. Im Jahr 1994 betrug die Férderrate
noch 47.000 Barrel/Tag, wobei dem Trend folgend ein weiterer jahrlicher Riickgang
von etwa 8,4 % prognostiziert wurde. Dies ist in der folgenden Abbildung 2.1.22, die
auf einer Internetgrafik der Texas Railroad Commission des Jahres 1999 aufbaut,
eingezeichnet [49].

Die dann zur Anwendung gebrachten EOR Methoden, die speziell mit WALRUS
(Wettability Alteration of Reservoirs Using Surfactant) und TAGS (Thermally Assisted
Gravity Segration) bezeichnet werden, konnten den Output bis Anfang 1997 auf fast
60.000 Barrel/Tag steigern. In den folgenden Monaten setzte sich auf diesem
hoheren Niveau der exponentielle Rickgang fort, der der veroffentlichten Theorie
zufolge wieder 8,4 % betragen sollte, nur eben auf diesem héheren Niveau. Hieraus
wird ein Mehrertrag von mehr als 100 Millionen Barrel erwartet.
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Die in der Grafik eingezeichneten blauen Kreise geben die monatlich von der Texas
Railroad Commission veroffentlichten tatsachlichen Produktionsdaten wieder [50].
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Bild 2.1.22 EOR im zweitgroRten texanischen Olfeld Yates nach Daten von [49, 50]

Wie man erkennt, konnte bereits Ende 1998 das hohe Produktionsniveau nicht mehr
gehalten werden. Seither pendelt es sich etwa bei der Hélfte der prognostizierten
Produktionserh6hung ein. Es ist aber nicht unwahrscheinlich, dal3 der Wert sehr bald
wieder auf die urspriingliche Kurve - wenn nicht sogar noch starker — abfallen wird,
wie manche Experten argwohnen. Gegentber der Prognose ohne EOR-Methoden
betragt die Mehrproduktion bis heute etwa 40 Mio Barrel.

In der folgenden Abbildung 2.1.23 ist die Produktionskurve des Yatesfeldes seit 1939
aufgetragen. Aus dieser Perspektive machen sich die EOR-Methoden in der kleinen
Schulter am rechten Bildrand bemerkbar — bezogen auf die Gesamtproduktion des
Feldes von bisher etwa 1,4 Mrd Barrel entsprechen die erwarteten 100 Millionen
Barrel Mehrertrag einer Erhdhung um 7 %, oder ein vorher angenommener
Ausbeutefaktor von 15 % héatte sich durch diese MaRnahme um 1 % auf 16 %
erhoht.

Mag sein, dal3 diese Methoden in Einzelfallen Gewinn abwerfen. Im globalen
Mal3stab kdnnen sie die Reserve- und Produktionssituation jedoch nicht
beeinflussen.
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Bild 2.1.23: Yates-Olfeld Gesamtverlauf der Produktion und Anteil der modernen
Foérdermethoden (EOR) [51]

Ein europaisches Beispiel fiir ,improved oil recovery“ (IOR) bildet das Olfeld Forties,
eines der groRten Olfelder Europas. Es wurde 1970 entdeckt. Der forderbare
Olgehalt wird mit 2,7 Gb angegeben [30]. Das Feld befindet sich heute bereits weit
jenseits des Férdermaximums, welches Ende der 70er Jahre erreicht war. Heute
werden nur mehr 15 % der damaligen Produktionsrate geférdert. Der
Produktionsverlauf a3t sich gut anhand der Darstellung in Abbildung 2.1.24
verfolgen [23]. Hier ist die jahrliche Forderrate in Abhangigkeit von der kumulierten
Forderung aufgetragen. Die Extrapolation des Produktionstrends nach Erreichen des
Maximums laRt mit groRRer Sicherheit auf die insgesamt forderbare Olmenge
schlieRen. Im Jahr 1987 wurde hier eine flnfte Forderplattform eingerichtet, die mit
modernen Fordermethoden die Ausbeute erhéhen sollte. Wie die Abbildung zeigt,
konnte der Produktionsriickgang in den darauffolgenden zwei Jahren gegentber
dem rtcklaufigen Trend gebremst werden. Danach ging die Forderung jedoch noch
starker zuriick, um sich wieder auf der urspringlichen Trendlinie zu stabilisieren. Mit
dieser kostspieligen MalRnahme wurde die Reserve des Feldes Uberhaupt nicht
beeinfluf3t.
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Bild 2.1.24: Produktionsprofil und Abschatzung der Reserve des Olfeldes Forties
[23]
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2.1.3 Nachfrageentwicklung und Prognosen

Das Foérderprofil einer Olregion besteht in der Uberlagerung der Forderprofile vieler
Einzelfelder. Diese Summenkurve wiederum spiegelt mit einer zeitlichen
Verzdgerung von einigen Jahrzehnten die Entdeckungskurve der Olfelder. Sie folgt
im wesentlichen wieder einem glockenférmigen Verlauf, wobei durch 6konomische
Randbedingungen eine ,Verschmierung“ des Produktionsmaximums Uber einen
groReren Zeitraum erfolgen kann.

Tragt man die weltweite Olproduktion auf, so erkennt man, dafR die technisch
mogliche Férderung Anfang der 70er Jahre durch 6konomische Einflisse gebremst
wurde und somit das Produktionsniveau auf einem niedrigeren Niveau als technisch
moglich gehalten wurde. Dafir aber konnte dieses Niveau uber einige Jahrzehnte
aufrecht erhalten werden. Dies ist in der folgenden Abbildung 2.1.25 skizziert.
Ebenfalls eingetragen ist hier die Uber zehn Jahre gemittelte Erfolgskurve im
Auffinden neuer Olfelder. Man erkennt, daR diese ihr Maximum Mitte der 60er Jahre
hatte. Daraus ist zu erwarten, dal3 das technisch mégliche Produktionsniveau sein
Maximum um die Jahrtausendwende oder wenig spater erreichen wird. Durch den
oben angesprochenen ,gebremsten” Forderverlauf, kann dieses hohe
Produktionsniveau fur einige Jahre aufrechterhalten werden, jedoch innerhalb von
wenigen Jahren wird die Produktion unweigerlich zurtickgehen, wie dies in der
Abbildung skizziert ist.
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Bild 2.1.25: Rate der Neufunde, technisch maglicher und tatsachlich erfolgter
~.gebremster” Verlauf der Olférderung, [37]

Der Zeitpunkt der maximalen Olproduktion wird somit durch die zeitliche Entwicklung
der Olneufunde und die zeitliche Entwicklung der Nachfrage bestimmt. Da die
Historie der Neufunde in Fachkreisen gut bekannt ist, sind auch schon sehr lange
Aussagen Uber das Produktionsmaximum maoglich. Bereits im Jahr 1974 folgerte
Hubbert aus dem Trend der Neufunde und dem damals herrschenden
Verbrauchsmuster, da? das Maximum der weltweiten Olproduktion gegen Ende des
20ten Jahrhunderts erreicht sein werde. [52]
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Auch die spater im Auftrag der amerikanischen Regierung angelegte umfangreiche
Untersuchung ,Global 2000“ kam im Jahr 1979 zu einem ahnlichen Ergebnis. Auch
dort wurde, aufbauend auf der Erkenntnis, dal3 die Erfolgsquote im Auffinden neuer
Felder immer schlechter werde, gefolgert, dal3 um das Jahr 2000 das Maximum der
weltweiten Olproduktion erreicht werde [53].

Beide Aussagen irrten weniger in der Analyse des verflgbaren _Ols, als vielmehr in
der Prognose des kunftigen Olverbrauchs, der sich ja seit den Olkrisen der 70er
Jahre etwas gebremster entwickelt hat als zunachst vermutet.

Aufgrund der in den vorigen Kapiteln skizzierten Analysen ergibt sich, dal3 eine
gewisse Unsicherheit in der Einschatzung der Grol3e der tatsadchlichen Reserven
besteht. Dennoch ist das Wissen hinreichend genau, um vorherzusagen, daf3
innerhalb der kommenden Jahre der sogenannte ,mid-depletion point“, also der
Zeitpunkt, zu dem die Halfte des weltweit forderbaren Ols tatsachlich gefordert sein
wird, Uberschritten wird. Ungeféahr zu diesem Zeitpunkt wird auch das Maximum der
jahrlichen Produktionsrate sein. Danach wird man mit allen technischen
Mdglichkeiten einen Ruckgang der Produktion nicht verhindern kénnen.

An dieser Sichtweise sind nur einige Details strittig, nicht jedoch der grof3e Rahmen.
So z.B. wird der genaue Zeitpunkt von der Grol3e der tatsachlichen Vorréate der
OPEC-Staaten und dem kinftigen Verlauf der jahrlichen Neufunde (vor allem in der
Tiefsee und deren zeitlichem Produktionsprofil) beeinfluf3t. Jedoch wird dieser
EinfluR das Maximum nur einige Jahre hin oder her bewegen kénnen, nicht jedoch
um Jahrzehnte.

Mindestens ebenso wichtig wie das globale Maximum ist jedoch auch der Verlauf der
regionalen Produktionskurven, da diese die Férderanteile der einzelnen Regionen
und deren Einflu® auf die Preisgestaltung vorgeben. Die detaillierte Analyse der
Reservesituation, wie sie in dieser Arbeit nur ansatzweise durchgefihrt wurde, zeigt,
dal fast alle wichtigen Gebiete aul3erhalb der OPEC nahe am Férdermaximum sind
oder dieses bereits Uberschritten haben [12]. Die wenigen (nach Campbell die
einzigen bedeutenden) Ausnahmen durften die offhore Forderungen im Golf von
Mexiko, vor der brasilianischen Kiste und vor der westafrikanischen Kiste sein. Eine
Produktionssteigerung dort wird jedoch das Maximum der weltweiten Produktion nur
unwesentlich beeinflussen.

In Bild 2.1.26, das die Prognose der kiinftigen Rohélférderung zeigt, ist auch der
Zeithorizont fur die kiinftige Férderung bei einer statischen Reichweite von 42
Jahren, wie es den offiziell berichteten Reserven entspricht, eingezeichnet [3].
Natirlich wird die Forderung nicht 42 Jahre auf konstantem Niveau erfolgen, um
dann abzubrechen, sondern wie oben besprochen wird sich ein
Produktionsmaximum ausbilden, das ungefahr nach dem Verbrauch der Hélfte der
insgesamt forderbaren Vorréte liegt, um dann abzufallen. Dieser Trendwechsel von
zunehmender zu abnehmender Olproduktion ist entscheidend fiir Strukturbriiche und
nicht der Zeitpunkt des Erreichens der statischen Reichweite. Diese ist eine reine
Rechengrol3e, die nichts mit realen Reaktionen zu tun hat. Und so wirde eine
Steigerung der statischen Reichweite auf 50 oder 60 Jahre das Erreichen des
Produktionsmaximums nur um wenige Jahre verzogern.
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Bild 2.1.26: Rohdlférderung seit 1930, statische Reichweite der Reserven und
prognostiziertes Produktionsprofil nach Campbell [10]

Der aus dem bisherigen Forderverlauf prognostizierte Verlauf der Rohélproduktion
fur die kommenden 50 Jahre ist in der Abbildung nach Daten von Campbell
eingetragen. Dieses Forderprofil wurde mit den von allen Regionen bekannten
Forderprofilen aus der Extrapolation der Férderrate von Einzelfeldern errechnet und
zu einem globalen Wert aufsummiert. Die fast zehn Jahre lang konstante Férderung
auf hohem Niveau ist artifiziell. Sie soll andeuten, daf3 technisch gesehen die
Forderung durchaus fir einige Jahre auf htherem Niveau gefahren werden kénnte,
aber um den Preis, anschlie3end um so starker abzufallen. Sie bericksichtigt, daf3
nicht alle Staaten am Kapazitatsmaximum férdern, sondern dass sogenannte ,Swing
producer®, im wesentlichen die OPEC Staaten, ihre Produktion eine Zeitlang den
Marktgegebenheiten anpassen kénnen. Erst, wenn auch diese jenseits ihres ,mid-
depletion-point* mit maximaler Kapazitat férdern, wird die Produktion unweigerlich
zuruckgehen.

In der Zeit vom Produktionsmaximum der Nicht-Opec Staaten bis zum Erreichen des
Produktionsmaximums der OPEC-Staaten wird der Anteil der OPEC an der
Forderung kontinuierlich steigen, und damit das Risiko fur unkalkulierbare
Preisspriinge von Jahr zu Jahr zunehmen.

Der regionale Anteil an der Weltforderung ist in der folgenden Abbildung fur die
Vergangenheit von 1930 bis heute und auf Basis der von Campbell errechneten
Forderprofile bis 2020 eingezeichnet [10].
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Bild 2.1.27: Regionaler Anteil an der Weltélférderung von 1930 — 2020 [10]

Da die Olférderung nach der ErschlieRung der Olfelder, und diese nach der
Entdeckung des Ols kommt, kann man aus der zeitlichen Analyse bestehender
Trends von Neufunden und den bereits in Produktion befindlichen Feldern und
Produktionsprofilen recht gut eine Produktionsprognose fiir die kommenden 10 — 20
Jahre treffen. GroRRe Uberraschungen sind fiir diesen Zeitraum nicht zu erwarten.

In Kapitel 2.1.1 wurde an einigen Beispielen der weltweite Trend skizziert. Die
Erfolgsquote im Auffinden neuer Olfelder wird immer schlechter. Damit steigen die
Explorationskosten eines Unternehmens Uberproportional an. Selbst in der
Hochpreisphase nach den beiden Olkrisen 1973 und 1979 konnten die verstarkten
Explorationsanstrengungen den vorherrschenden Trend in der Abnahme der
jahrlichen Neufunde nicht durchbrechen. Heute ist auch die Anzahl der neuen
Explorationsbohrungen ricklaufig. Diese erreichte Ende der 80er Jahre ihr Maximum
und ging bis heute um zwei Drittel zurick. Die Preiserhéhungen im Jahr 1998
verstarkten zwar die Aktivitaten wieder. Diese lagen jedoch auf einem deutlich
niedrigeren Niveau als Anfang der 80er Jahre.

Heute ist die Anzahl der zur Exploration eingesetzten Bohranlagen (,rigs”) die
niedrigste seit zwolf Jahren, wie Goldman Sachs in Energy Weekly vom 11. August
1999 meldete. Dies liegt nicht an einem niedrigen Olpreis, sondern daran, daR es
nicht mehr viel zu finden gibt. Zudem ist die Erfolgsquote im Auffinden neuer Felder
ebenso wie die durchschnittliche Feldgré3e im Erfolgsfall wesentlich niedriger als vor
einem oder zwei Jahrzehnten. DaR in den letzten Monaten die Olsuche wieder
intensiviert wird, darf nicht dariiber hinweg tauschen, dal3 diese Intensivierung auf
wesentlich niedrigerem Niveau als in den erfolgreichen Phasen vor einigen
Jahrzehnten erfolgt.

Auch die im Vergleich zu den USA spat erschlossene Nordseeregion ist weitgehend
exploriert. Grof3e Neufunde sind hier nicht mehr zu erwarten [54]. Dies zeigt sich z.B.
daran, daR die firr die kommenden zehn Jahre geplanten Investitionen im Olsektor
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drastisch zurtickgehen werden. Stiegen diese fiir Norwegen stetig bis 1985 auf ca.
80 Mrd. Kronen, so werden sie bis 2010 auf etwa 25 Mrd. Kronen zurlickgehen [31].

Diese bereits heute erkennbaren Tatsachen und Trends finden naturlich ihren
Eingang in die Produktionsprognosen. Sehr ausfuhrlich informiert hier das
nowegische Ministerium fur Erd6l und Energie. Die folgende Abbildung 2.1.28 zeigt
den Verlauf der bisherigen Olférderung zusammen mit einer Prognose des
Ministeriums fur deren kinftigen Verlauf. So wird nach Einschatzung des
Ministeriums spatestens im Jahr 2002, vermutlich jedoch 2001 (oder friher) das
Produktionsmaximum erreicht sein. Die wahrscheinlichste Entwicklung [&R3t im Jahr
2010 eine gegeniber dem Maximum um 25 — 30 % reduzierte Produktion erwarten.
Bei gunstigster Entwicklung wird sich die Produktion etwa auf heutigem Niveau
bewegen, bei ungunstigster angenommener Entwicklung wird die Produktion
innerhalb von zehn Jahren jedoch auf 40 % der maximalen Produktion zuriickfallen
[31].
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Bild 2.1.28: Entwicklung der norwegischen Olproduktion und Prognose des
Ministeriums fur Erdol und Energie [31]

Auch die Erddlindustrie GroR3britanniens weil3, daf3 sie nahe am
Produktionsmaximum fordert. So veroéffentlichte 1995 der Verband der offshore
Anlagenbetreiber eine Prognose fiir die kiinftige Olférderung in der britischen
Nordsee [55]. Diese ist in Abbildung 2.1.29 wiedergegeben. Demnach erreicht die
Olproduktion um das Jahr 2000 das Maximum. Danach wird sie trotz des
Anschlusses vieler neuer Felder stark zurtickgehen und bereits im Jahr 2010 nur
noch 40 % der maximalen Produktion ausmachen. In dieser Prognose wird
unterstellt, daf3 bis zum Jahr 2010 gegentber 1998 eine zusatzliche
Jahresproduktion von etwa 1 Gb aus neuen noch zu erschlieRenden Feldern
kommen wird.
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Bild 2.1.29: Prognose der Erddlproduktion Grof3britanniens gemaf einer Studie der
,UK Offshore Operators Association (UKOOA)* [55]

Wie eingangs zu Kapitel 2.1.2 erwahnt (siehe Abbildung 2.1.12), besteht ein
Unterschied im Profil einer offshore- und einer onshore-Forderanlage: Die Produktion
eines offshore Feldes wird so lange als moglich auf hohem Niveau gehalten und fallt
danach recht schnell ab. Dies spiegelt die hohen Betriebskosten einer offshore
Plattform wieder. Da die europaische Olproduktion im wesentlichen uiber offshore-
Plattformen erfolgt, wird nach Uberschreiten des Produktionsmaximums die
Produktion sehr schnell zuriickgehen. Dies deutet sich bereits auch in der Struktur
der europaischen Olférderung an. Wie beschrieben wurde, beruht diese heute noch
im wesentlichen auf den im Produktionsriickgang befindlichen grol3en Feldern, die in
den 70iger Jahren und friher gefunden wurden. Die in grof3er Zahl neu gefundenen
kleinen Felder kdnnen diesen Produktionsrickgang eine zeitlang ausgleichen oder,
wie in den vergangenen zwei Jahren geschehen, sogar Uberkompensieren. 1999
wurden 11 neue Olfelder angeschlossen und die Produktion damit 3,6 % gegeniiber
1998 erhoht. Sobald aber deren Maximum uberschritten ist, das teilweise bereits ein
bis zwei Jahre nach Produktionsbeginn liegt, wird die Summe der Olférderung aller
Felder umso deutlicher zurtickgehen. Es deutet sich an, dal3 dies sehr bald in
Norwegen und England erfolgen wird, wenn dieser Riickgang nicht bereits begonnen
hat.

Teilweise wird auch argumentiert, daR die Olférderung in GroRbritannien nach 1985
zurtick- und einige Jahre spater wieder hochging, lag daran, dal3 spéater neue
Olfelder gefunden wurden. Tatsache ist jedoch, dafR die wesentlichen Olfunde bereits
vor 1985 erfolgten (siehe Kapitel 2.1.1). Mitte der 80iger Jahre gab es einen
schwerwiegenden Unfall auf einer der gro3ten Forderplattformen (Piper). Daraufhin
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muf3ten auf Ministeriumserlal3 viele Férderanlagen stillgelegt und auf ihre
Sicherheitseinrichtungen hin Uberpruft bzw. nachgebessert werden. In den spaten
80er Jahren offnete die damalige Premierministerin Margaret Thatcher den Olsektor
fur kleinere Firmen und gewahrte entsprechende finanzielle Untersttitzung. Daraufhin
begann die ErschlieBung der vielen kleinen Olfelder, die in der Fachwelt als
~Thatcher-Phenomen* oder ,Uberaktivitat* bezeichnet wurde. Somit hat dieses
Forderprofil nichts mit geologischen Explorationserfolgen, sondern ausschlief3lich mit
administrativen Eingriffen zu tun, wobei die Produktion in den 90er Jahren wieder auf
die bereits vorher zu erwartende und mdgliche Hohe gebracht wurde.

2.1.4 Entwicklung der Nachfrage

Ob ein Strukturbruch und eine Trendwende entsteht, kann zu einem grol3en Teill
alleine aus der Verfugbarkeit und der moglichen Produktionsrate von Erdol
entschieden werden. Der Wechsel von zunehmender Olproduktion zu abnehmender
Olproduktion entscheidet fiir sich tiber den Zeitpunkt eines Trendwechsels. Eng
damit verbunden ist ein Wandel im Investitionsverhalten und im
Verbraucherverhalten. Dieser Zeitpunkt ist eminent wichtig fir davon besonders
betroffene Industrien, die an der Verflugbarkeit von Erdol h&ngen, wie dies vor allem
die Fahrzeugindustrie, die Schiffsindustrie, die Flugzeugindustrie und die
Heizungsanlagenbauer sind. Ein solcher Strukturwandel kann auch eine Verlagerung
von ganzen Industriezweigen und daran hangender Arbeitsplatze mit
entsprechenden wirtschaftlichen Verwerfungen verursachen.

Ob ein Versorgungsengpald mit Erdol und damit eine Notlage in der Versorgung
entsteht, hangt aber neben der méglichen Olproduktion auch von der Entwicklung
der Nachfrage ab. Ubersteigt die Olnachfrage die Olproduktion, so entsteht ein
entsprechender Versorgungsengpald. So sind auch Szenarien denkbar, daf3
aufgrund eines fortgeschrittenen Technologiewandels auf den Gebieten der
Energieeffizienz und alternativer Energiewandler die Mineraldlnachfrage starker
zuruckgeht als die Mineral6lversorgungslage.

In der Klimapolitik und im regenerativen Energiesektor engagierte Vertreter scheinen
eher dieser Sichtweise zuzuneigen, als an einen Druck durch einen strukturellen
Olversorgungsengpal’ zu glauben.

Die gangigen weltweiten Szenarien sehen allerdings fur die kommenden ein bis zwei
Jahrzehnte noch ein starkes Wachstum der Olnachfrage voraus. Dieses wird vor
allem durch den steigenden Energiebedarf der Schwellenlander ausgeldst. Doch
gerade hier sehen die Exponenten der anderen Sichtweise auch das grof3te Potential
fur neue Energietechnologien.

Da der Olmarkt ein Spotmarkt mit kurzfristigen Lieferbeziehungen ist, bietet ein
regionales Szenario zur Abstimmung von Bedarf und Versorgung keine Moglichkeit
zum Erkennen von Versorgungsengpassen. Hierfur ist nur eine globale Betrachtung
geeignet .

So wird denn auch heute bereits mehr als die Hélfte des Erddlbedarfs flr Europa
importiert. Dieser Anteil verringerte sich aufgrund der gestiegenen heimischen
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Olproduktion in den letzten Jahren, wird jedoch im kommenden Jahrzehnt aufgrund
der sich abzeichnenden Produktionsprofile wieder deutlich zunehmen.

2.1.5 IEA World Energy Outlook 1998

Die Internationale Energie Agentur (IEA) veroéffentlicht in zweijahrigem Rhythmus ihre
Sichtweise der weltweiten Energieversorgungslage mit einer Prognose der nachsten
Jahrzehnte. Die IEA wurde im Gefolge der Energiekrisen der 70er Jahre von der
OECD auf Initiative des damaligen US-AufRenministers Kissinger ins Leben gerufen
mit dem Auftrag, die Internationale Energiepolitik der Industriestaaten abzustimmen
und die Entwicklungen zu beobachten, um angemessen auf Veranderungen
reagieren zu konnen.

Damit kommt der IEA allerdings eine hohe politische Bedeutung zu. lhre Aussagen
kénnen einen grol3en Einflu3 auf Entwicklungen ausiben. Umgekehrt besteht damit
auch die Gefahr, dieses Instrument im Sinne einer bestimmten Politik auch zu
gebrauchen. So wird in einigen Kreisen an den Aussagen der IEA harte Kritik
gedulRert, dal3 Zahlen und Energiebilanzen (insbesondere Bestands- und
Produktionszahlen) manipuliert wirden [56].

Die im Jahr 1998 verotffentlichte letzte Prognose ,IEA World Energy Outlook 1998
unterscheidet sich nun deutlich von den vorangegangenen Szenarien [57]. Bezlglich
der Versorgungssicherheit mit Mineral6l hat sie sich stark der Sichtweise von
Campbell angenahert. Auch wenn explizit die Wortwahl keine Problematik erkennen
l&f3t, so zeigt die Analyse des Berichtes vehemente Widerspriiche, die als versteckte
Warnung auf einen drohenden Versorgungsengpald gewertet werden mussen [8].
Aufschluf3reich ist, dal3 dieser geanderten Sichtweise eine intensive
Auseinandersetzung mit den Arbeiten von Campbell und Laherrere vorausgingen
[59]. Dies wird im folgenden ausgearbeitet. So finden diese Diskussionen ihren
Niederschlag in einer eingehenden Wirdigung der Sichtweise der ,Pessimisten” (S.
95-98).

Zunachst geht die IEA von einer ,Estimated Ultimate Recovery“ von Rohél von 2300
Mrd. Barrel aus, wobei eine Bandbreite von 1800 — 3000 Mrd. Barrel angegeben
wird.

Aus dem Text geht hervor, daf diese Angaben aus den Zahlen von Campbell und
Laherrere (The world’s oil supply 1930-2050 [12]) abgeleitet wurden. Der Wert 1800
Mrd Barrel von Campbell wird von der IEA als Untergrenze tibernommen, wobei ein
Ausbeutefaktor von 30 % unterstellt wird (siehe Fig. 7.11, Seite 100 der IEA-Studie
[57]). Unter der Annahme, dal3 maximal etwa 50 % des ,,0il in place* ausgebeutet
werden kdnnen, ergibt sich damit der obere Wert zu 1800 Gb * 50/30 = 3000 Gb.
Dies gibt die angegebene Bandbreite von 1800 — 3000 Gb.

Andererseits geht aus dem Text auf Seite 107 und Abbildung 7.10 der IEA-Studie
aber klar hervor, daf die Analyse von Laherrere firr groRe Olfelder einen
Ausbeutefaktor von im Mittel 40 % zugrunde legte. Laherrere und Campbell sind
jedoch gemeinsam die Autoren der Studie ,The World"s Oil Supply 1930 — 2050, sie
benutzten fir diese Analyse eine gemeinsame Datenbasis. Wirde man diese
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benutzend korrekt auf 50 % Ausbeute extrapolieren, so ergabe sich eine Bandbreite
fir EUR von 1800 — 2250 Gb (1800Gb * 50/40 = 2250 Gb).

In ihren 6konomischen Annahmen geht die IEA Studie von einem mittleren Olpreis
im Jahr 1997 von 16,1 $/ Barrel aus. Dieser werde sich im Mittel der Jahre 1998 —
2010 geringfugig auf 17 $ / Barrel und fir den Zeitraum 2015 — 2020 auf 25 $ / Barrel
erhdhen.

Im Trendszenario wird eine EUR von 2300 Mrd. Barrel als wahrscheinlichster Wert
angenommen. Dies entspricht dem Wert des USGS von 1993. Fur den weltweiten
Bedarf an flissigen Energietragern, der im Jahr 1996 etwa 72 Millionen Barrel pro
Tag betrug, wird eine Steigerung Uber 95 Millionen Barrel pro Tag im Jahr 2010 auf
111,5 Millionen Barrel pro Tag im Jahr 2020 angenommen. Dies entspricht einer
jahrlichen Steigerung von 1,8 % pro Jahr.

In der Analyse der Olversorgung kommt die IEA zu dem SchluB, daR die
Roholproduktion von 62,7 Mio Barrel pro Tag im Jahr 1996 auf 79 Mio Barrel pro Tag
im Jahr 2010 steigen, kurz darauf ihr Produktionsmaximum erreichen und bis 2020
auf 72,2 Mio Barrel pro Tag zurtickgehen wird. Hierbei wird angenommen, dal3 die
weltweite Olférderung auRerhalb der OPEC bereits um die Jahrtausendwende ihr
Produktionsmaximum erreichen wird. Damit wird der OPEC-Anteil kontinuierlich
steigen. Die OPEC wird das Produktionsmaximum gegen Ende des zweiten
Jahrzehntes erreichen und danach zurtickgehen. In den unterschiedlichen Szenarien
unterscheiden sich die Zeithorizonte nur geringfligig. Selbst im optimistischsten
Szenario mit 3000 Gb an Olvorraten werden die Nicht-OPEC-Staaten das
Produktionsmaximum kurz nach dem Jahr 2000 erreichen, allerdings erfolgt hier der
Produktionsriickgang etwas langsamer als in den anderen Szenarien: Das Maximum
der weltweiten Roholproduktion liegt zwischen 2010 — 2020, je nach den Annahmen
fir die Olvorrate. In allen drei Szenarien wird der OPEC- Anteil in den kommenden
Jahren dramatisch zunehmen. Von 27,4 % im Jahr 1996 steigt der Forderanteil der
OPEC im Trendszenario tber 51,8 % im Jahr 2010 auf tber 62 % im Jahr 2020.

Bei diesem Ubergewicht der OPEC an der Olproduktion ist es tiberhaupt nicht
plausibel, daR der Olpreis sich auf einem Niveau unter 25 $ / Barrel bewegen soll.
Dies wéare nur dann vorstellbar, wenn eine Versorgung mit flissigen
Kohlenwasserstoffen auf anderem Wege billig darstellbar ware.

Doch dem erteilt die IEA eine klare Absage, indem sie eine dritte Inkonsistenz in das
Szenario einbaut: Die bisher angefihrten Rohélmengen kdnnen die abgeschéatzte
Nachfrage bei weitem nicht vollstédndig decken. Hierzu werden noch sogenannte
NGL (Natirliche Fliissiggase), identifizierte unkonventionelle Olreserven und
Effizienzverbesserungen in der ProzelR3fihrung angefiihrt. Deren Anteil wachst von
heute 9,23 Millionen Barrel Giber 15,9 Millionen Barrel im Jahr 2010 auf 20,1 Millionen
Barrel im Jahr 2020.

Fir das Jahr 2020 bleibt eine Versorgungslicke von 19,1 Millionen Barrel
Tagesproduktion - dies entspricht einer Unterdeckung von 17 % oder einem Viertel
der heutigen Weltproduktion. Die IEA fuhrt hierfur den Begriff ,Balancing Item —
Unidentified Unconventional Oil“ ein. Dies liest sich harmlos, heil3t aber im Klartext:
Man hat keine Vorstellung, woher 17 % des Ols kommen sollen, das im Jahr 2020
ben6tigt werden wird.
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Dal’ bei einer Unterdeckung von 17 % oder 19 Millionen Barrel Tagesproduktion der
Olpreis um 25 $ liegen soll, ist nicht vorstellbar, wenn man die letzten Monate
verfolgt, wo eine Unterdeckung von 2 — 4 Millionen Barrel bereits zu Preisen deutlich
Uber 30 $ pro Barrel flhrte.

Unseres Erachtens sind diese drei Inkonsistenzen bewuf3t eingebaut und fir den
aufmerksamen Interpreten als Warnhinweis zu verstehen. Ahnlich wird auch von
Insidern der Szene argumentiert [58].

Die folgende Abbildung 2.1.30 und Tabelle 2.1.13 fassen die Situation noch einmal
zusammen. Die drei Inkonsistenzen sind:

Die IEA fehlinterpretiert den Wert von Campbell und Laherrere, indem es fur die
Abschatzung einer Obergrenze der EUR einen Ausbeutefaktor von 30 % bei
Petroconsultants unterstellt, der dann im optimistischen Szenario auf 50 % erhoht
wird. Andererseits wird aus Texten an anderer Stelle deutlich, daf
Petroconsultants 40 % Ausbeute bereits unterstellt hatte. Damit wird die
errechnete Bandbreite der EUR féalschlich mit 1800 — 3000 Gb anstatt bei richtiger
Rechnung mit 1800 — 2250 Gb angegeben.

GemaR dem IEA-Trendszenario sind im Jahr 2020 etwa 20 % der Olversorgung
auRerst spekulativ. Neben ,identifizierten Olquellen* wird dieser Anteil bewuRt als
.balancing item — unidentified unconventional oil* eingeflhrt.

Die IEA rechnet fiir das Jahr 2020 mit einem mittleren Olpreis von 25 $/Barrel.
Der Anteil der OPEC liegt bei iber 60 % und die Unterversorgung mit Ol bei 20 %
bzw. 19 Millionen Barrel Tagesproduktion. Im Februar 2000 lag der Olpreis
bereits Uber 30 $ / Barrel bei einem OPEC-Anteil von weniger als 30 % und einer
Unterversorgung von Ol mit 2 — 4 Millionen Barrel Tagesproduktion bzw. 3-5 %.
Dieser niedrige Olpreis ist nicht nachvollziehbar und in keiner Weise zu erwarten.

Tabelle 2.1.13: IEA World Energy Outlook 1998: Olbilanz bei einer EUR von

2300 Gb. (Tabelle 7.12, Seite 101 [57])

Millionen Barrel pro Tag

(Mio bpd)

1996 2010 2020
Bedarf an flissigen Kohlenwasserstoffen 72 94,8 111,5
Nichtkonventionelle Kohlenwasserstoffe (NGL, 9,3 15,9 20,1
Identifiziertes Unkonventionelles Ol)
Konventionelles Rohdl, davon: 62,7 79 72,2
- OPEC Nahoststaaten 17,2 40,9 45,2
-  Rest der Welt 455 38
»Balancing Item — Unidentified Unconventional Oil“ |0 0 (19,1
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Bild 2.1.30: IEA World Energy Outlook 1998; Trendszenario; Der OPEC-Anteil
nimmt von heute 27 % auf Gber 60 % im Jahr 2020 stetig zu. Im Jahr
2020 wird eine Unterversorgung an flissigen Kohlenwasserstoffen von
etwa 17 % erwartet bzw. einem Viertel der heutigen Weltdlproduktion
erwartet. [57]

2.1.6 Stimmen aus der Branche

Viele Indizien sprechen fur einen sehr nahen Strukturwandel im Mineral6lbereich.
Neben den immer noch verharmlosenden und verschleiernden Pressemeldungen
aus der Mineral6lindustrie (,Auch unsere Urenkel werden noch Auto fahren, ,Jedes
Jahr wird mehr Ol gefunden als verbraucht wird“...) mehren sich auch kritische
Stimmen aus der Branche selbst, die einen aufhorchen lassen. Ebenso beginnt sich
das Investitionsverhalten zu andern — Teile der Branche bereiten sich auf einen
kommenden Strukturwandel vor. Wir wollen dies an dieser Stelle nicht ausfihren,
sondern einige prominente Zitate und Fakten aufzeigen, die in diese Richtung
weisen. Eine weiterfihrende Untersuchung sollte gerade diesen Aspekt starker
vertiefen.

»The world is entering the last days of the Age of Oil*

Mike Bowlin, Vorstandsvorsitzender von ARCO, Cambridge Energy Research Associates 18"
annual executive Conference, 9. 2. 1999

.My forecast is that between 2000 and 2005 the world will be reaching peak
production from our known fields, and after that, output will decline*.

Franco Bernabe, ehemaliger Vorstandsvorsitzender von ENI SpA in Forbes ,Cheap oil: Enjoy
it while it lasts, 15. Juni 1998
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~We are now facing a global energy crisis. | know you’ve heard this before, but this
time it’s for real. It may hit in 30 years or it may hit sooner but there’s no way it can
be avoided.”

Hiroyuki Yoshino, Prasident von Honda in ,Hydrogen and Fuel Cell Letter”, Dezember 1998.

»We think there is a misperception widely held by the International Energy Agency,
the analysts, the press and most of the industry that there is 8 million barrel per day
of capacity shut in. This is based on an estimated 3 million bpd of unused capacity in
early 1998 plus an assumed 5 million bpd of production cuts during the past year and
a half... We think most of these were “paper cuts” from exaggerated high levels of
claimed production.”

Henry Groppe, Olconsultant der Firma Groppe, Long and Littell im Editorial des Journals
Worldoil 10/99 zu den Mdglichkeiten der OPEC, die Produktion kurzfristig zu erhéhen

.Einziger Lichtblick: Wenn diese Lander [gemeint sind die Staaten aul3erhalb der
OPEC; Anm.] ihre Erdolquellen weiterhin so ausbeuten, werden diese bald
versiegen. In vier Jahren kdnnten dann die Vorkommen der arabischen Golfstaaten
wieder die strategischen und marktbestimmenden Ressourcen sein.”

Scheich Jamaini, ehemaliger saudiarabischer Olminister in einem Interview mit der Zeitschrift
der Spiegel, 15/98

.We expect North Sea Oil production to peak at the turn of the century, with the
combined UK and Norwegian output reaching 7 million b/d.”

Standard & Poor’s DRI Energy Group in ,European Energy Outlook, 1997

.Importantly, we believe that there exists “sustainability” to this oil price rally given a
projected sharp increase in demand for OPEC crude oil over the next two years,
attributable to both, growing demand and a projected further decline in non-OPEC
supply in 2000. Saudi Arabia’s efforts to secure a greater share of the world oll
market have been, in our opinion, highly successful. ... Further, even the least
visionary captain of the industry may now have concluded that OPEC is intent on
gaining a substantially higher percentage of the world"s oil production.”

Goldman Sachs: Oil — An Update on recently announced oil production cuts, 16 Marz 1999

"The rig count over the last 12 years has reached bottom. This is not because of low
oil price. The oil companies are not going to keep rigs employed to drill dry holes.
They know it but are unable and unwilling to admit it. The great merger mania is
nothing more than a scaling down of a dying industry in recognition of the fact that 90
% of global conventional oil has already been found."

Goldman Sachs, Energy Weekly, 11. August 1999

Zum letzten Zitat mochten wir anmerken, daf3 der Vorsitzende (Chairman) von
Goldman Sachs, Peter Sutherland, gleichzeitig die Geschicke von BP bestimmt. Der
Chief executive officer (CEO) von BP, John Browne, ist ebenfalls im Vorstand (board)
von Goldman Sachs.



TAB — Ol und Gasreserven Seite 57 22.09.00

In Europa wird der absehbare Niedergang der Olindustrie durch flankierende
Mafl3nahmen politisch vorbereitet. Unseres Erachtens sind dies allerdings nur
Tropfen auf einen heil3en Stein. Sie sind der Grof3e des kommenden Problems in
keiner Weise angemessen, da sie nur auf einen speziellen, in diesen Landern
allerdings wichtigen, Industriezweig ausgerichtet sind. Die Konsumenten werden
vOllig Uberraschend getroffen werden. So z.B. hat Norwegen einen Fond eingerichtet,
der mit Geldern aus dem heute noch florierenden Olgeschéft aufgefiillt wird. Dieser
Fond ist als Unterstiitzung der Olindustrie fur die Zeit riicklaufiger Produktion
angelegt worden. Bis Ende 2000 soll er auf etwa 38 Mrd. Dollar aufgefillt werden
[31, 54].

Im Jahr 1998 wurde mit Repréasentanten aus Politik und Industrie die ,British Oil and
Gas Task Force* eingerichtet. Diese soll die Interessen der Britischen Ol- und
Gasindustrie fur die nachsten zehn Jahre absichern. Hierbei ist vor allem eine
Unterstiitzung in der Ausweitung des Uberseegeschaftes Thema. Mit diesen
MaRnahmen hofft man, einen ,gentle decline* der OI- und Gasproduktion von heute
in Summe etwa 5 Millionen Barrel Tagesproduktion auf 3 Millionen Barrel
Tagesproduktion im Jahr 2010 zu erreichen [54].

In diesem Zusammenhang mag es auffallig erscheinen, dal3 die beiden Konzerne
BP(inzwischen BP-Amoco) und Royal Dutch Shell innerhalb der vergangenen Jahre
sowohl ihre Rhethorik als auch ihr Investitionsverhalten &nderten.

Beide exponierten sich in der internationalen Klimadebatte als erste
Mineral6lkonzerne mit einem Schwenk von einer Blockadehaltung zur Anerkenntnis,
daf3 die Entwicklung des Weltklimas zu ernsthafter Sorge Anlass gebe, die
Mineral6lindustrie als Teil der Gesellschaft Verantwortung trage und vorsorgliche
Handlungen notwendig seien.

Fast zeitgleich begannen beide, sich starker im Bereich der Erneuerbaren
Energietechnologien zu engagieren. Shell bindelte im Jahr 1997 seine Aktivitaten in
dem neuen Geschaftsbereich ,Shell Renewables Energy“, der zu den 4 traditionellen
Geschaftsbereichen gleichberechtigt gegriindet wurde. Neben Fotovoltaikaktivitaten
bemiht man sich hier vor allem auch um offshore Windparks. BP bernahm mit dem
Zusammenschlufld von Amoco dessen in der Firma Solarex gebtindelte Aktivitaten
und erwarb bei ENRON die restlichen Anteile an Solarex. Daneben wurden die
eigenen Fotovoltaik-Aktivitdten ausgebaut.

Parallel dazu verkauften beide Olkonzerne ihre gesamten kanadischen Aktivitaten im
konventionellen Olgeschaft; BP-Amoco verdufRRerte dort sogar seine Anteil am
Geschaft mit nichtkonventionellen Olsanden . Aber auch aus dem amerikanischen
Geschaft zieht man sich zurtick. So wurde Altura Energy, der groéf3te texanische
Olproduzent, der BP Amoco und Shell gemeinsam gehorte, fiir 3,6 Millarden Dollar
verkauft. [61]

2.1.7 Der EinfluR der Reservelage auf den Olpreis
Der Olmarkt spiegelt kurzfristige Ungleichheiten zwischen Angebot und Nachfrage in

der Preisbildung wieder. Solange hier nicht ein strukturelles Unterangebot besteht,
hat die globale Reservelage zunachst nichts mit der Preisgestaltung zu tun.
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Daneben ist dieser Markt wie jeder Spotmarkt oder bérsengehandelte Wert sehr
stark von Emotionen, kurzfristigen Ereignissen und Spekulationen abhéngig. Hier
geht es um sehr viel Geld und Macht. Man hite sich davor, zu glauben, dal3 es hier
nur mit nachvollziehbaren Spielregeln und fairen Methoden zugeht.

Daher wird ein grundsatzlicher Ubergang erfolgen von der Phase, wo der Olpreis
durch kurzfristige Elemente bestimmt wird, zu dem Zeitpunkt, zu dem die langfristige
Versorgungslage dominierend wird. Heute ist es sehr gut vorstellbar, daf wir uns
bereits am Beginn dieser Phase befinden —fur die Unsicherheit in der Einschatzung
der Situation ist vor allem unsere Unkenntnis des tatsé&chlichen Produktionspotentials
der OPEC verantwortlich.

In der folgenden Abbildung ist der Rohdlpreis der vergangenen zwolf Monate
dargestellt.

NYMEX Sweet Crude - Daily Price in 12 previous months

32 4 copyright oilworld, 2000 3
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Bild 2.1.31: Entwicklung des Rohdlpreises an der New Yorker Borse uber die
vergangenen 12 Monate [94]

Lag er 1998 besonders niedrig mit Werten um 11 $ pro Barrel, so stieg er in den
vergangenen zwolf Monaten fast stetig mit 2 $/Monat auf bis heute 32 $/Barrel an
(Stand 7.3.2000).

Der Grund liegt in einer preispolitisch motivierten kunstlichen (?) Verknappung der
Rohdolversorgung. Ende Mérz 1999 einigten sich die OPEC und fiihrende
Olexporteure auf eine Produktionsdrosselung um mehrere Millionen Barrel
Tagesproduktion. Kein Mensch weil3, wie stark die Produktion wirklich gedrosselt
wurde und wieviel wo genau produziert wird. Wir halten es nicht far
unwahrscheinlich, daf3 viele Meldungen manipuliert werden, sei es um politisch zu
beruhigen, sei es aber auch, um den Olpreis zu manipulieren. Moglicherweise wird
mit geschickt lancierten Meldungen von einer Minderheit sehr viel Geld verdient. Die
Wahrheit wird erst zutage treten, wenn die Olproduktion stabil fiir eine langere Zeit
hinter dem Olbedarf nachhinkt.

Dal3 der Einflu? der OPEC heute wieder (entgegen vielen offentlich gedul3erten
Prognosen) so grol} ist, liegt unserer Einschétzung nach wesentlich daran, dal3 die
Forderregionen auRerhalb der OPEC die fehlende Olproduktion nicht mehr
ausgleichen kénnen. Ansonsten wiirden sie es tun. Die erste Olpreiskrise 1973 fiel
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vor allem deshalb so stark aus, weil sie fast zeitgleich mit dem Produktionsmaximum
der USA lag. Eine Verknappung des OPEC-Angebotes wirkte sich daher besonders
stark aus. Das Erstarken der OPEC Anfang 2000 fallt diesmal mit dem
Produktionsmaximum der gesamten Nicht-OPEC-Welt zusammen. Damals wurde die
Situation vor allem dadurch entscharft, dal3 die Regionen Alaska und Nordsee, die
bereits in den 60er Jahren entdeckt wurden, in die Produktion Uberfihrt wurden.
Heute gibt es keine bekannte Provinz von derartigem Ausmaf mehr, die man zur
Entlastung aufbauen konnte.

Man mache sich klar, daf3 in 100 Jahren ein einziges zusammenhangendes Gebiet
von der Gro3e Arabiens (ca. 200 Gb) gefunden wurde, innerhalb der vergangenen
50 Jahre war die Nordsee mit ca. 60 Gb die groRte neue Olregion. Es ist nahezu
unmdglich, dald man eine derart grof3e Region einfach ,ibersehen” hat.

Auch das Tiefseepotential inklusive des Kaspischen Meeres kann diese Entlastung
nicht bringen. Zum einen wird das Potential in Pressemitteilung drastisch
Ubertrieben. Moglicherweise wurde bisher ein grof3er Fund im Kaspischen Meer
gemacht. Die explorierenden Firmen halten sich bisher mit AuRerungen
bemerkenswert zuriick und warnen vor ubertriebenen Hoffnungen, wie bereits in
Kapitel 2.1.1, Seite 21 und 30, dargelegt wurde. Andererseits werden die bisher
vermuteten Vorkommen im Kaspischen Meer nicht ausreichen, eine fast 2000 km
lange noch zu planende und noch zu bauende Pipeline 6konomisch zu betreiben.
Wenn hier die Staaten nicht 6ffentliche Gelder einsetzen, wird diese Pipeline
maoglicherweise nie gebaut werden. Drittens sind die Vorlaufzeiten so grof3, dal ein
erfolgreicher Betrieb der Pipeline frihestens in vier Jahren erwartet werden kann.
Dann wird man Mihe haben, die andernorts riicklaufige Produktion wenigstens
teilweise auszugleichen.

Aber auch in den Nicht-OPEC-Staaten verdienen die Firmen an einem hohen
Olpreis. Insofern besteht ein in Teilen durchaus gleichgerichtetes Interesse mit der
Politik der OPEC-Staaten. (Es ist auch eine Betrachtung wert, dass die OPEC noch
bis vor kurzem als zahnloser Tiger verspottet wurde, von der nicht klar sei, ob sie
ihren vormaligen Einfluf3 je wieder erlangen kdnne...)

Jeder Olproduzent wiirde gegen sein Eigeninteresse handeln, der bei einem hohen
Olpreis mit einer Produktionssteigerung den Preis tiberproportional reduzierte und
damit in der Summe weniger verdienen wirde. Das wtrde nur dann Sinn machen,
wenn die Olkonsumenten von diesen hohen Preisen so stark betroffen waren, daR
sie Ihr Konsumverhalten drastisch &ndern wirden (und auch kénnten).

Daher besteht das Geschick der Produzenten darin, sich Uber angepalite
Forderquoten zu einigen, die den Preis so hoch wie mdglich treiben, aber nicht
hoher, um keine Abhangigkeiten zu gefahrden. Dieses theoretische Kalkul wird von
emotionalen Aspekten, Uneinigkeiten der Produzenten, technischen Aspekten und
auch geschickt gesteuerten Meldungen zur Preismanipulation Uberlagert.

Dieses uberlagernd ist aber auch vorstellbar, dal’3 die OPEC Mitgliedstaaten selbst
ihre Produktion nicht mehr so einfach erhéhen kénnen, wie dies 6ffentlich dargestellt
wird. Ein Indiz dafur kdnnte sein, dal} die ganze Expertenwelt im vergangenen Jahr
von der Forderdisziplin der OPEC (und der anderen grof3en Exporteure Mexiko und
Norwegen) Uberrascht wurde. Kaum einer hatte geglaubt, daf3 die Abmachungen
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wirklich so strikt eingehalten wirden. Konnte es nicht sein, dal3 die Disziplin gerade
deshalb so grol3 war, weil eine Erh6hung der Produktion gar nicht so einfach méglich
war? [62, 63]

Wie angespannt die Lage heute ist und wie nervgs die abhangigen Industriestaaten
reagieren, werten wir als ein Zeichen flr die Brisanz der Situation. Je starker betont
wird, dafd kein grundsatzliches Problem bestehe, je mehr werten wir dies als ein
Eingestandnis eines solchen.

So schlagt unseres Erachtens die Strategie der amerikanischen Politik in den
vergangenen Jahren, die Offentlichkeit glauben zu lassen, heimisches Ol habe man
genug, der Produktionsriickgang sei nur ein Zeichen, dal3 man seine eigenen
Reserven fiir Krisenzeiten schone, in diesen Tagen des hohen Olpreises zuriick: Die
Offentlichkeit (und auch Teile der Politik) sind aufgebracht. Die USA sollen endlich
wieder mehr Ol selbst fordern anstatt bei den OPEC-Staaten in fiir eine Weltmacht
entwirdigender Weise um mehr Ol bitten zu mussen.

Man hat in diesen Kreisen tberhaupt noch nicht begriffen, dal’ die USA nie mehr zu
den hohen Produktionszahlen der 70er Jahre zurtickkehren kénnen. Wird dies
begriffen, was bei einer Uber lAngere Zeit anhaltenden Versorgungskrise
wahrscheinlich wird, dann droht einerseits im Gefolge einer panikartigen
Uberreaktion naiver, unvorbereiteter Investoren, andererseits durch auf einem hohen
Olpreis basierende inflationare Elemente ein Bérsenzusammenbruch, der schnell
globale Ausmal3e annehmen kann.

Ebenso brisant ist das Konfliktpotential zu werten, falls bei weltweit ricklaufiger
Olproduktion einige Nationen meinen, daR Ihnen ein gréRerer Anteil als von den
Produzentenstaaten bewilligt zusteht. Ein derartiges Verhalten wiirde bitter an die
vergangen geglaubten Kolonialphasen erinnern, als européische Staaten ihre Kriege
mit dem Gold aus den Lateinamerikanischen Kolonien finanzierten.

Um die Nervositat an den Olmarkten zu verdeutlichen, skizzieren wir die Diskussion
der vergangenen Wochen [64]:

Im Herbst 1998 schien die Macht der OPEC dauerhaft gebrochen, wie manche
voreilige Kommentatoren mutmafiten. Die Kartellabsprache zur
Produktionsdrosselung um einige Millionen Barrel Tagesproduktion Ende Marz 1999
brachte dann aber einen stetigen Preisanstieg. Erst als sich der Olpreis Ende 1999
der 30 Dollar-Grenze néherte, rickte das Thema wieder ins 6ffentliche Bewul3tsein.
Seither kann man taglich bis zu hundert und mehr Pressemeldungen verfolgen, aus
denen die gestiegene Unsicherheit und Nervositat hervorgeht.

Am 15. Februar 2000 stieg der Olpreis an der New Yorker Bérse erstmals tiber die
30 Dollarmarke. Neben einer Notiz, dal3 BP aufgrund des gestiegenen Preises
seinen Profit im vergangenen Quartal mehr als verdoppelt hatte, fanden sich
verharmlosende und stark beunruhigende Meldungen gleichermaf3en. Wahrend der
Chef von Exxon, Lee Raymond, einerseits beruhigt (,Exxon’s Raymond sees crude
oil price fall, no signs of oil shortage®) signalisiert er gleichzeitig mit der Bemerkung,
daR der Olpreis vermutlich nicht auf 40 $ steigen werde, eher eine Beflrchtung fir
weiter steigende Preise. Das Zitat vom Energieminister der U.S.A., Richardson, daf3
,die Welt mehr Ol braucht, nicht weniger, und sie braucht es eher friiher als spater*



TAB — Ol und Gasreserven Seite 61 22.09.00

tragt nicht gerade zu einer Entspannung der Situation bei. Am gleichen Tag
bezeichnet der arabische Olminister Al Naimi die derzeitigen Olpreise als
Lvernunftig®. Irans Handelsminister Madari wird sogar unter der irritierenden
Uberschrift ,Iran says unhappy with recent oil price rise* mit den Worten zitiert, daR
der Preis des Ols noch nicht dessen ,wahren* Wert wiedergebe, wenn man ihn in
Bezug zu anderen Rohstoffpreisentwicklungen setze.

Unterdessen wird in den USA beruhigt, die Industrie sei auf einen hohen Olpreis
lange nicht mehr so verwundbar wie 1973. Der Gouverneur der Bank of Japan,
Masura Hayami, erklart, steigende Olpreise hatten keine schwerwiegende
Auswirkung auf die Japanische Wirtschaft, da Japan im Gegensatz zu den USA
einen hohen Handelstberschul® aufweise. Daher wirde die USA viel starker
betroffen. Tags darauf gibt der Olpreis auf die Meldung, da3 Mexikos fur Ol
zustandiger Minister Tellez eine Erh6hung der Produktion in Aussicht stellt und
OPEC-Vertreter betonen, daf? sie Ende Marz dartber beschlieen wirden, wieder
etwas nach.

Etwa eine Woche lang bleibt der Preis auf gleichem Niveau. Der Pressespiegel
signalisiert anhaltende Nervositat: Der Kuwaitische Aul3enminister al-Sabah
verkindet, dal3 die OPEC nicht unter Druck gerate, die Produktion zu erhéhen. Der
Amerikanische Energiesekretar Richardson beginnt eine mehrtagige Reise zu
Gesprachen mit wichtigen OPEC-Reprasentanten. Die Olarbeiter in Venezuela - dem
fur die USA wichtigsten Exporteur - drohen mit Streik. Sakaiya, Leiter der Economic
Planning Agency in Japan, erklart, daR weiter steigende Olpreise keine
Herausforderung fur Japan darstellten, gleichzeitig mul3 die japanische Regierung
verkiinden, daR der HandelsiiberschuR im Januar wegen des hohen Olpreises auf
den niedrigsten Wert seit zwei Jahren gesunken sei.

Als der mexikanische Olminister Tellez erklart, eine Produktionserhéhung wiirde
gering ausfallen, steigt der Olpreis am 23. Februar wieder auf 30 $. Alan Greenspan
bekennt erstmals, daR ein stark steigender Olpreis die amerikanische Wirtschaft
gefahrden wirde, gleichzeitig erklart er in Richtung Naher Osten, dal3 die OPEC von
niedrigeren Olpreisen profitieren wiirde. Die amerikanische Regierung negiert, dal
sie die Strategische Olreserve anfassen wolle. Als der Venezuelanische
Energieminister Rodriguez erkléart, die Optionen der OPEC seien offen und die
Meldung lanciert wird, die grof3en Produzenten wirden ihre Produktion nur
schrittweise erhéhen, steigt der Olpreis auf Giber 30 $. Die US-amerikanische
Landwirtschaft sieht sich Mehrkosten von 1 Milliarde Dollar ausgesetzt. Die
Amerikanische Regierung erwagt, Gelder zur Minderung des Schadens
bereitzustellen.

Als Irak’s Olminister Rashid den amerikanischen Druck als ,unerwiinscht,
ungerechtfertigt und Uberreaktion der amerikanischen Regierung* zuruckweist, steigt
im Gefolge der Unsicherheit Gber eine einheitliche Position der OPEC der Olpreis
weiter an.

Fast zeitgleich verlieren Japanische Firmen ihre Rechte, in Arabien Ol zu
produzieren, nachdem sie wahrend der Verhandlungen Uber die Verlangerung eines
auslaufenden Vertrages der Arabischen Forderung, fur 2 Milliarden Dollar eine
Eisenbahn in Arabien zu bauen, nicht nachgeben. Dies konterkariert das Ziel der
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japanischen Regierung, japanische Produktionsrechte auf etwa 1/3 der Olimporte zu
erreichen, um Stabilitat zu garantieren.

Kritische Stimmen lassen Zweifel aufkommen, ob ein Produktionsanstieg aus
technischen Grinden tberhaupt in dem notwendigen Ausmal} erfolgen kdnne [95].

In den USA wird mittlerweile diskutiert, Teile der Strategischen Olreserve den
heimischen Olproduzenten verfiigbar zu machen, um deren Lieferfahigkeit zu
erhéhen. Diese konnten das ,geliehene” Ol spater in einer Niedrigpreisphase mit
Zinsen wieder an den Staat zurtickgeben.

Eine AuRerung des Iranischen Olministers, Zanganeh, tiber eine nur maRige
Produktionserhéhung schlieRlich sorgt dafiir, dal der Olpreis am 1. Méarz erstmals 31
$ Uberschreitet. Der Irak nutzt die Situation, um darauf aufmerksam zu machen, daf3
das UN-Embargo gelockert werden miisse, dann kénne man auch mehr Ol
produzieren.

Europaische und Amerikanische Explorationsfimen melden aufgrund der hohen
Olpreise deutlich gestiegene Gewinne. Die OMV verzeichnet im Jahr 1999 um 15%
gestiegene Gewinne, die vor allem auf den hohen Olpreis zuriickzufiihren seien.

Anfang Marz scheint sich abzuzeichnen, dal3 eine mdgliche Produktionserh6hung
der OPEC-Staaten geringer als erhofft ausfallen wiirde, dadurch bleibt der Preis
hoch. Die OPEC-Staaten beflirchten im Sommer einen Verbrauchsrickgang und
mochten mit zu hoher Produktion die Preise nicht zu weit reduzieren. (Einen Preis
um 25 $ héalt man offentlich fir angemessen).

In den USA wird deutlich, dal3 die Raffinerien in Vorbereitung auf die sommerliche
Autosaison angesichts des hohen Olpreises zu geringe Olmengen fir die Raffinerien
einkauften — heute ist absehbar, dal? dies im Sommer zu einem Versorgungsengpal
fuhren wird, der den Benzinpreis vermutlich von dem bisherigen Héchststand um
$1.50 pro Gallon auf etwa 2 $ pro Gallon treiben wird. Die Aktien der Kanadischen
Ol- und Gasgesellschaften profitieren von der derzeitigen Situation und steigen an.

Die amerikanische Regierung zeigt sich optimistisch, daR der Olpreis fallen werde. , |
believe production will increase, based on my discussions” kommentierte Richardson
die Ergebnisse seiner Reise zu verschiedenen OPEC-Ministern. Derweil fordert
Gilman, ein republikanischer Abgeordneter, man solle jegliche militarische
Unterstitzung fur die Staaten, die den Olpreis manipulieren wollten, streichen, und
man erinnert Kuwait, das sich noch gegen eine Produktionssteigerung
ausgesprochen hatte, daran, dal3 die USA im Golfkrieg massive militarische
Unterstutzung gaben.

50.000 Olarbeiter treten in Venezuela, dem fiir die USA wichtigsten Olexporteur, in
einen Streik, doch schon tags darauf einigt man sich tberraschend schnell. Die
Energy Information Administration des DoE geht in ihrem neuesten Short-Term
Energy Outlook davon aus, dal? die OPEC die Produktion ab April um 1 Million Barrel
pro Tag und in der zweiten Jahreshélfte um 2 Millionen Barrel erhéhen wird. Dadurch
sieht sie den Olpreis auf 21 $ bis zum Jahresende sinken. Falls jedoch die
Produktionsausweitung erst im Herbst stattfinden wiirden, ginge der Olpreis auf 35 $
im Fruhjahr und Sommer.
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Als am 6 Marz Irans Olminister, Zanganeh, sich fiir eine Verlangerung des
Produktionslimits der OPEC einsetzt, da im Sommer die Preise aufgrund der
reduzierten Nachfrage ohnehin zuriickgehen wiirden, steigt der Olpreis auf den
neuen Hochststand von 34 $.

Am 8. Marz liegt der Olpreis immer noch tiber 31 $. Der Prasident der U.S.
Bundesreserve, McDonough sieht in dem hohen Olpreis einen inflationstreibenden
Faktor. ,We have now reached a point where rising oil prices are no longer a
nuisance but a crisis for our economy*, bekennt der Senator Schumer. Clinton wird
im Senat vorgeworfen, eine falsche Strategie zu fahren. Man hatte die Strategische
Olreserve 6ffnen sollen, und anstatt bei den OPEC-Staaten um Ol zu bitten, tate man
besser daran, die heimischen Olvorrate besser auszubeuten und hierfiir mehr Geld
auszugeben. Dal’ die Produktion in den USA wahrend der Amtszeit von Prasident
Clinton um 17 % zurtickging, wird nun als Versaumnis seiner Politik dargestellt.

Eiligst wird auf Initiative des Vorsitzenden des Energie Ausschusses im Senat,
Murkowsky, in Alaska ein neues Gesetz erlassen, das die lange umkampfte
Olexploration im ¢kologisch sensiblen ,Arctic National Wildlife Refuge” in Alaska
entgegen der bisherigen Beschliisse erlaubt. Verschiedene Umweltorganisationen
haben hier ihren Widerstand angekundigt.

Dies ein Auszug aus dem Stimmungsbild und der Diskussion der letzten Wochen.
Auf jede dieser Meldungen reagierten die Olpreisbdrsen mit entsprechenden
Ausschlagen nach oben oder unten. Aus der Diskussion wird ersichtlich, wie anfallig
dieses System gegen Stoérungen ist. Dal3 auf diesem labilen Gebilde der heutige
Wohlistand der Industriegesellschaften maf3geblich fult, ist &ul3erst alarmierend und
sollte einen nachdenklich stimmen.

Es ware wiinschenswert aber trotzdem keineswegs beruhigend, falls sich die OPEC-
Staaten am 27. Marz zu einer deutlichen Produktionssteigerung entschlief3en sollten,
und damit der Preis wieder sinken wirde. Damit ware das Problem nur verschoben,
um kurze Zeit spater mit dann verstéarkter Brisanz erneut hochzukochen.

Es ist aber auch Skepsis angebracht, inwieweit die Olproduktion im vergangenen
Jahr wirklich politisch motiviert gedrosselt wurde, oder ob die Welt nicht ohnehin am
Anschlag ihrer Produktionskapazitat fordert. Eine nachprifbare Aussage ist aus den
OPEC-Staaten nicht zu erwarten. Im Herbst wird man mehr wissen. Wie auch immer
die Situation sein wird — es wird Uberhaupt keinen Grund zur Beruhigung geben.
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2.2 Erdgas

In diesem Kapitel wird die Versorgungssituation mit Erdgas beschrieben. Wie bei
Erddl erfolgt nach einem allgemeinen Uberblick eine Focussierung auf Nordamerika
und vor allem die européische Situation.

Die Reservedefinition wurde im Kapitel 2.1 fir Erdol bereits erlautert. Diese
Diskussion gilt ebenso fur Erdgas.

Insgesamt ist die Situation ahnlich derjenigen bei Erddl, allerdings mit
unterschiedlichen Gewichtungen und Zeithorizonten:

Ahnlich wie bei Erddl zeichnet sich in der Summenkurve der Gasfunde eine
Sattigung ab. Allerdings sind hier Exploration und Férderung noch nicht so weit
fortgeschritten, so daf3 im globalen Mal3stab eine Verzégerung des
Produktionspeaks gegenuber Erddl von etwa 10 - 20 Jahren erwartet wird. Dennoch
ist die Exploration bereits so weit fortgeschritten, dafd seit 1992 die jahrlichen
Neufunde den Verbrauch der Reserven nicht mehr ganz ausgleichen kénnen.

Im Unterschied zu Erddl ist der Erdgasmarkt heute jedoch ein regionaler Markt mit
langfristigen Lieferbeziehungen. Trotz weltweit grof3er Reserven sind in regionalen
Markten Versorgungsengpasse bereits absehbar. Dies trifft vor allem ftr
Nordamerika zu, wo neben den Olreserven auch die Gasreserven zur Neige gehen.
Wie bei der Olproduktion war das Maximum der US-Gasproduktion bereits vor fast
30 Jahren. Allerdings konnte man den Gasverbrauch in den letzten Jahren durch
gestiegene Importe noch weitgehend konstant halten. Nun zeichnet sich ab, dal3 die
Produktion in den USA sehr schnell zuriickgehen wird. Aufgrund der
unterschiedlichen Férdercharakteristik von Erdgas und dem irrefiihrenden
Reservenreporting mit standigen Neubewertungen wird dieser Produktionsriickgang,
lange nachdem der ,mid-depletion-point* der Reserven uberschritten wurde, jetzt
sehr Uberraschend erfolgen. Nach unserer Einschétzung wird dies zusammen mit
der in Zukunft drastisch riicklaufigen Olproduktion und der Preisdiskussion im Laufe
dieses Jahres (oder spatestens des nachsten Jahres) fir eine neue ,Einsicht* in den
USA sorgen. Wir befiirchten, daf? dies nicht ohne Wirkung auf die Internationale
Wirtschaft und das Geldsystem bleiben wird.

In Europa ist die Lage entspannter. Dennoch zeichnet sich ab, daf3 innerhalb der
kommenden 5 Jahre Grof3britannien das Produktionsmaximum Uberschreiten wird.
Ab etwa 2010 wird Holland als der heute noch zweitgrof3te Produzent fir den
Gasexport ausfallen, da die seit 1979 ricklaufige Produktion dann den heimischen
Bedarf gerade noch decken wird. Die Reserven in Norwegen beruhen im
wesentlichen auf dem 1979 entdeckten Trollfeld, das etwa die Halfte der
Norwegischen Gasfunde beinhaltet. Bei heutigem Verbrauch hat Norwegen fur
deutlich mehr als 20 Jahre geniigend Erdgas.

Vor dem Hintergrund eines ohnehin steigenden Erdgasbedarfs von im Mittel 3,5 %
p.a. in Europa sowie der im noch zweitgro3ten Forderland Holland bereits heute
racklaufigen und ab etwa 2005 auch im grof3ten Férderland GroR3britannien
ricklaufigen Produktion wird der Bedarf nach Norwegischem Erdgas noch deutlich
zunehmen. Wir erwarten, daf3 in der zweiten Dekade dieses Jahrhunderts das
Maximum der Norwegischen Gasproduktion erreicht sein wird. Heute sind die
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Pipelines Norwegens zum Export des Gases weitgehend ausgelastet. Eine steigende
Gasproduktion bedingt, dal3 auch neue Gasleitungen gebaut werden mussen. Ob
mittelfristig schwerwiegende Versorgungsengpasse in Europa auftreten, hangt vor
allem an der rechtzeitigen Ausweitung der Exportkapazitaten Norwegens und
Rul3lands. Aber auch hier ist keineswegs klar, wie stark die Produktion noch
ausgeweitet werden kann. Dieser Aspekt der zeitlichen Verflugbarkeit bedarf einer
ausfuhrlichen Untersuchung.

Eine Anbindung der Nordafrikanischen Gasfelder sowie der Gasfelder das Nahen
Ostens ist bereits begonnen bzw. wird mittelfristig erfolgen. Andererseits werden
diese Gasproduzenten zunehmend auch andere neue Konsumenten bedienen
mussen. Vor allem der Ferne Osten und Uber Flissiggas auch Nordamerika werden
zunehmend auf diese Ressourcen zurtickgreifen.

Aufgrund der tUberschlagigen Analyse vermuten wir, dafd auf Europa auch bei
steigendem Gasbedarf innerhalb der n&chsten 5 - 10 Jahre keine grof3eren Probleme
in der Gasversorgung zukommen werden, wollen diese aber fur die Zeit danach nicht
ausschlie3en. Es muf3te besser analysiert werden, ob die vorhandenen Produktions-
und Versorgungsinfrastrukturen ausreichen oder geniigend schnell erweitert werden
kénnen. Hier ist sicherlich eine genauere Analyse zu empfehlen. Die moglichen
Produktionsprofile der einzelnen Staaten missen besser miteinander in Beziehung
gesetzt werden, um ein genaues Bild der Situation zu erhalten.

2.2.1 Die Reservelage

In der folgenden Tabelle 2.2.1 werden die von unterschiedlichen Autoren
veroffentlichten Erdgasreserven einander gegenibergestellt. Wie man erkennt
gleichen sich die Werte des BGR [8], von BP [3] und von Campbell [10], dessen
Angaben weitgehend (aber nicht zwingend) auf der Studie ,The World's Gas
Potential“ [24] beruhen, hinreichend. Unterschiede liegen in der Bewertung Europas
— hier sieht BP die geringsten und Campbell die grof3ten Reserven —, des Nahen
Ostens, Afrikas und Nordamerikas. In diesen Regionen gibt Campbell geringere
Werte an als die anderen Autoren.

Aul3er fur Europa errechnet das USGS [4] fur alle Regionen bei weitem die gréf3ten
Reserven, wobei das Potential der GUS-Staaten exorbitant hoch angesetzt wird.

Tabelle 2.2.1: Erdgasreserven [3, 4, 8, 10, 24]

BGR (Tcm) BP (O&GJ) (TCM) |Campbell |USGS
Europa 7,8 5,21 8,9 9
GUS 56,3 56,7 55,9 136,4
Afrika 9,9 10,22 6,8 11,4
Naher Osten 50,8 49,53 42,3 47,6
Australien/Asien [13,9 10,17 14,1 13,8
Nordamerika 8 8,35 7,6 15,2
Sudamerika 6,2 6,21 4 6,6
Welt 152,9 146,39 139,6 240

Die grof3en européischen Reserven liegen vor allem in der (noch ausweitbaren)
offshore-Forderung. Aus geologischen Griinden bietet die Tiefsee nérdlich von
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Norwegen und westlich der Shetland Inseln ein gréReres Potential fir Erdgas als fur
Erdal. Allerdings sind die 6konomischen Bedingungen sehr ungtinstig, so dafl? dieses
Gas deutlich teurer in der Erschliel3ung werden wird.

Die folgende Abbildung 2.2.1 zeigt die zeitliche Entwicklung der Reservesituation.
Die blauen Balken geben die von BP Statistical Review of World Energy
vergffentlichten Angaben [3]. Diese beruhen wie beim Erdél im wesentlichen auf
einer Wiedergabe der im Oil & Gas Journal veroffentlichten Angaben [2].

Addiert man zu den Reserveangaben von BP die kumulierte Erdgasproduktion, so
erhalt man die rote Kurve. Dieser aus berichteten Reserven und bereits erfolgter
Produktion errechnete Wert gibt an, wieviel Ol denn bisher gefunden sein miite,um
die angegebenen Reserven zu erklaren. Die zunehmende Steigung der Kurve
suggeriert, dal? die Neufunde zunehmen und die Erfolgsquote im Auffinden neuer
Erdgasfelder immer besser wird.

Die braune Flache in der Abbildung zeigt die jahrlichen Erdgasneufunde nach
Laherrere [23]. Die Funde bis 1950 betrugen etwa 32 Tcm. Wie man erkennt war das
Maximum der Neufunde in den 60er und friihen 70er Jahren. Anfang der 90er Jahre
wurde in einer zweiten Welle nochmals erfolgreich exploriert, allerdings auf
wesentlich geringerem Niveau als zwanzig Jahre friher. In den letzten Jahren sind
die jahrlichen Neufunde geringer als die jahrliche Gasférderung ausgefallen, welche
die gelbe Linie zeigt.

Die direkte Aufsummation der Neufunde ist durch die blaue Linie wiedergegeben.
Bedingt durch die grof3en Funde hat diese ihre grofdte Steigung um 1970 (Bei Erdol
liegt dies etwa 5 — 10 Jahre fruher), und flacht seither ab. Im Jahr 1998 laufen die
beiden Kurven zusammen. D. h. bis auf kleine Abweichungen gehen Laherrere und
BP von etwa ahnlich groRen Erdgasreserven aus. Im Unterschied zu BP, das in
seinen Statistiken die Neubewertung von Lagerstatten jeweils dem Jahr der
Neubewertung zurechnet, rechnet Laherrere diese jedoch auf das Jahr der
Entdeckung des jeweiligen Feldes zurtick, falls dieses aufgrund der Benutzung
unterschiedlicher Reservedefinitionen nicht ohnehin schon entsprechend gréRRer
bewertet war. (Diese Diskussion wurde bereits eingehend im Kapitel 2.1.1 gefthrt).
Hieraus werden wieder die unterschiedlichen Trends erkenntlich. Wahrend die
Angaben von BP suggerieren, dal? die Reserven stetig wachsen, so zeigt die
Summenkurve der Neufunde, dal die heutigen Erdgasfunde deutlich geringer als vor
30 Jahren sind.
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Bild 2.2.1: Neufunde tber der Zeit (Laherrere) und kumuliert [3, 23, 24]

Mit der bereits in Kapitel 2.1.1 beschriebenen Methode extrapolieren Campbell,
Laherrere und Perrodon auf die kiinftig noch zu findenen Mengen an Erdgas. (Siehe
»The world’s gas potential [24]). Diese setzt Campbell in Fortsetzung der oben
beschriebenen Kurve auf 81 Billionen Kubikmeter Erdgas (siehe Tabelle 2.2.2), was
zusammen mit der bisher geférderten Menge und den Reserven auf eine EUR von
10.000 Tcf bzw. 283 Billionen Kubikmeter flhrt (siehe Tabelle 2.2.3).

Tabelle 2.2.2: Ressourcen (Yet-to-find) [4, 8, 10]
BGR (Tcm) |Campbell |USGS-95% [Mode |Mean |USGS-5
Europa 6 ? 4,3 6,6 8,5 15,2
GUS 100,6 21,1 32,3 54,4 71,9 133,1
Afrika 10,4 1,7 5,8 8,9 11,6 21,4
Naher Osten 33,4 8,9 15,5 24,1 28,7 47,4
Australien/Asien |43 ? 8,1 13,2 16,6 29,2
Nordamerika 24,4 4,2 12,9 20,2 24,2 40,4
Siudamerika 8,3 ? 3,5 6 8,2 15,7
Welt 226,2 81 82,4 1334 |169,7 [302,4

Damit liegt die Angabe von Campbell deutlich niedriger als andere Schéatzungen ftr
EUR. Das BGR liegt mit seiner Schéatzung in der Gegend der mit 5 %
Wahrscheinlichkeit optimistischen Ressourcenschéatzung des USGS. Wieder fallt
auf, dal3 wie bereits bei Erddl der USGS Wert mit 95 % Wahrscheinlichkeit dem

Campbell’'schen Wert sehr nahe kommt.
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Da die Extrapolation der Kurve der Reserven nach dem Oil & Gas Journal und des
kumulierten Verbrauchs in Abbildung 2.2.1 standig wachsende Reserven und stetige
Neufunde suggeriert, werden diese theoretischen Ressourcenschatzungen fir EUR
auch nicht kritisch hinterfragt. Erst die zeitlich korrekte Darstellung zeigt einen
asymptotischen Trend, der auf die wahrscheinlich noch zu erwartenden Neufunde
schlief3en laf3t. Dieser Unterschied in den beiden Betrachtungsweisen laf3t sich
anhand der Abbildung 2.2.2 zeigen. Diese stellt die Analyse der historischen
Zeitreihe (Abbildung 2.2.1) zusammen mit der Prognose fir das Gas, da man noch
finden wird dar. Wollte man das grof3e von der BGR aufgezeigte
Ressourcenpotential innerhalb der nachsten 30 Jahre finden, so mufite sich die
Erfolgsquote im Finden neuer Gasfelder drastisch erhohen. Tatséachlich weist der
bestehende Trend jedoch genau in die gegenteilige Richtung. Die Neufunde werden
immer geringer.

Tabelle 2.2.3: EUR von Erdgas [4, 8, 10]

Autor Tcm
Campbell 283
BGR (1998) 438,8
USGS-P95 (1998) 3711
USGS-Mode (1998) 4217
USGS-Mean(1998) 458
USGS-P05 (1998) 591,1
Tcm
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Abbildung 2.2.2: Estimated Ultimate Recovery fiir Erdgas, Fortschreibung bisheriger
Trends nach Campbell, Laherrere und Perrodon (The World's Gas
Potential) einerseits und BGR andererseits [3, 8, 24].
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Aus Abbildung 2.2.3 laf3t sich ein Wechsel in der Entwicklung der jahrlichen
Neufunde (Abbildung 2.2.1) entnehmen: Obwohl die Anzahl der Neufunde von um
die 100 Gasfelder im Jahr 1950 auf ca. 800 Gasfelder im Jahr 1990 anstieg, ging die
Summe des gefundenen Gases deutlich zurtick. Dies ist auf die wesentlich kleineren
Felder zurickzufihren. Die durchschnittliche Grol3e eines neues Fundes ging von
ca. 20 Milliarden Kubikmeter Anfang der 70er Jahre auf heute weniger als 5
Milliarden Kubikmeter zurlick. Dieser Trend zeigt ahnlich wie beim Erdol, dal3 man
die grofRen Felder relativ frih findet. Mit verbesserten Techniken findet man die
vielen kleinen Felder, so daf3 man heute zwar sehr viel mehr Felder als friher findet,
diese jedoch in Summe deutlich weniger Erdgas enthalten als vor 30 Jahren. Seit
einigen Jahren ist aber auch die Anzahl der Neufunde wieder riicklaufig. So befinden
sich in den 830 bekannten Gasfeldern grof3er als 23,8 Gem (1 Tcf) 85 % der
weltweiten Gasreserven. Insgesamt sind mehr als 20000 Gasfelder bekannt.
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Bild 2.2.3: Durchschnittliche Grél3e der Gasneufunde (eigene Berechnung nach
Daten aus [23, 24]); Daten nur bis 1995 bertcksichtigt

Wie man aus Abbildung 2.2.1 entnimmt, ist die Exploration bei Erdgas noch nicht so
weit fortgeschritten wie bei Erdol. Insbesondere Tiefseeerdgas konnte das Potential
noch erhéhen, da hierfur die geologischen Voraussetzungen gunstiger sind als fir
die Bildung von Tiefseeerddl. Eine umfassende Analyse miusste flr jede grélere
Region die Entwicklung der Neufunde aufzeigen, um ein Gesamtbild zu zeigen. Fur
ein besseres Verstandnis des Tiefseepotentials ist eine gesonderte zeitliche und
regional aufgeldste Analyse der bisherigen Tiefseefunde durchzufthren.

Im folgenden wird die Situation in den USA, die am besten exploriert sind und deren
Forderung bereits sehr weit fortgeschritten ist, und Europas ndher betrachtet.
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USA

Abbildung 2.2.4 zeigt die zeitliche Entwicklung der Reserven nach BP Amoco
Statistical Review of Energy [3]. Zusatzlich ist die bereits seit 1900 erfolgte
kumulierte Produktion eingetragen. Die Summe dieser beiden Bilder ergibt den tber
die Zeit berichteten Anstieg der bekannten ursprunglich vorhandenen
Erdgasreserven. Hieraus kann man entnehmen, dal3 die urspriinglich bekannten
Gasreserven standig steigen und somit die zum Jahresende verbliebenen Reserven
trotz Produktion kaum abnehmen. Das Department of Energy gibt in regelmaligen
Abstanden tber die Energy Information Administration eine Ubersicht (iber die
Reservesituation. Der letzte im November 1999 erschienene Bericht weist sehr
detailliert aus, daf3 nur ein sehr geringer Anteil dieser Reserven auf tatsachliche
Neufunde zurtickzufiuhren ist [65]. Der wesentliche Anteil kommt tber
Neubewertungen bereits bekannter Gasfelder zustande.
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Bild 2.2.4: USA — Berichtete Reserven und kumulierte Produktion seit 1985 [3]

Starker noch als in Europa (siehe Kapitel 2.1.1) herrscht in den USA eine Praxis der
Hoherbewertung bereits lange bekannter Ol- und Gasfelder. Diese ist auf die sehr
strengen Regeln der US Securities and Exchange Commissions (US-SEC)
zuriickzufiihren. Ahnlich wie eine Bank eine Immobilie nur bis zu einem gewissen
Prozentsatz des geschéatzten tatsachlichen Wertes beleiht, um im Krisenfall auf der
sicheren Seite zu liegen, werden dort Reserven in finanziellen Zusammenhangen
sehr viel kleiner bewertet als intern geschéatzt wird. Daher erfolgt mit fortschreitender
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Produktion eine Hoherbewertung der bekannten Vorkommen, die ein Wachstum der
Reserven suggeriert. Wie bereits beschrieben, nahert sich durch diese
Hoherbewertungen von wahrscheinlichen Reserven in sichere Reserven jedoch nur
die berichtete Reserve dem bereits anfangs als wahrscheinlich erachteten Wert.

Um diese Zahlen dennoch fir eine Einschatzung der Veranderung der Reserven
nutzen zu kdnnen, mul3 korrekterweise die Grol3e eines Gasfeldes bereits bei
dessen Entdeckung angegeben werden. Dies erfolgt durch die bereits beschriebene
Methode des Riickdatierens der Neubewertungen auf das Jahr der Entdeckung des
jeweiligen Feldes. Richtiger jedoch mul3 von Anfang an mit dem als bestmaéglich
erachteten Schatzwert fir die Gré3e eines Feldes gerechnet werden. Dies wurde in
der Studie ,The World"s Gas Potential“ von Campbell, Laherrere und Perrodon fir
die USA anhand der Daten des Department of Energy durchgefihrt [24].

Die folgende Abbildung 2.2.5 zeigt die so erhaltene Summenkurve fur die Neufunde
an Gasfeldern in den USA seit 1920. Die Daten bis 1990 wurden der Studie ,The
World’s Gas Potential“ entnommen [24] — diese wiederum basiert auf einer Studie
des DOE von 1990 [66]. Diese Statistik wurde von uns durch neuere Angaben des
DOE seit 1990 erganzt [65], wobei die Neubewertungen riickdatiert wurden. Da uns
jedoch eine Zuordnung zu den einzelnen Feldern (und damit zum Jahr der
Entdeckung) nicht moglich ist, wurden diese Hoherbewertungen der letzten zehn
Jahre ins Jahr 1920 ruckdatiert. Dies verfalscht das tatsachliche Ergebnis in seiner
wesentlichen Aussage nicht. Da alte grof3e Felder wesentlich starker zur
Hoherbewertung der Gesamtreserven beitragen, mufdten diese Werte vermutlich
irgendwo auf die Zeit vor 1980 verteilt werden. Wirde man sie dort korrekt eintragen
(was wir mangels Datenbasis nicht kdnnen), so wirde dies den Anstieg der
Summenkurve der Neufunde in den friihen Jahren weiter erh6hen, und damit den
asymptotischen Trend noch starker betonen.

Diese Darstellung der Neufunde zeigt korrekt, dal3 kaum noch neue Gasfelder
gefunden werden. Sobald das Potential der Neubewertungen erschopft ist und sich
die als sicher nachgewiesen gemeldeten Reserven dem mit 50 % Wahrscheinlichkeit
von Anfang an erwarteten Wert fur die Reserven anndhern, wird auch in Abbildung
2.4.4 der wahre Trend der Neufunde sichtbar und die Reserven dann drastisch
zuriickgehen.

Zieht man von dieser Summenkurve die bisher geférderte Gasmenge ab, so erhéalt
man den zeitlichen Verlauf der tatséchlichen Reserven. Wie Abbildung 2.2.5 und
2.2.4 zeigen, ist dieser Unterschied in der Bewertung der Reserven fir die USA
besonders deutlich.

Wahrend die Darstellung bei BP Amoco suggeriert, dal? die Reserven standig durch
Neufunde ausgeglichen werden, zeigt Abb. 2.2.5 das Maximum der Reserven mit
fast 600 Tcf um das Jahr 1960. Seither nehmen diese stetig ab. Heute sind bereits
80 % der insgesamt bekannten Gasvorrate der USA verbraucht. Dal} sich dies bisher
nicht auch in einer rucklaufigen Gasproduktion niederschlug, liegt an der zu Erdol
unterschiedlichen Férdercharakteristik, wie in Kapitel 2.2.2 noch besprochen wird.
Bereits sehr bald, mdglicherweise bereits im Winter 2000 wird die weitgehende
Erschopfung der Reserven jedoch dramatisch die Produktion beeinflussen [67].
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In Texas , das auch heute noch das wichtigste Férdergebiet ist und etwa ein Viertel
der USA Gasreserven enthalt, beginnt die Erschopfung der Erdgasfelder bereits die
Forderung zu beeinflussen. Im ersten Drittel des Jahres 2000 ging die Férderung
gegenuber dem Vorjahreszeitraum um tber 2 %, gegentber dem Jahr 1998 bereits
um 6 % zurick. Die Erdgasindustrie beginnt, sich hier zurtickzuziehen und anderen
Regionen zuzuwenden. Dies kann man auch aus den entsprechenden Statistiken fur
Explorationsbohrungen entnehmen [68]. Auch wenn diese bei den derzeit hohen
Gaspreisen wieder leicht angestiegen sind, so sind sie langfristig betrachtet auf
einem Tiefstand.
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Bild 2.2.5: Neufunde und Reserven USA (eigene Berechnung mit Daten aus [3,
24, 65]
Europa

Die folgende Tabelle 2.2.4 weist die Gasreserven Europas gemal3 unterschiedlichen
Literaturquellen aus.

Tabelle 2.2.4. Erdgasreserven Europa BGR, BP und verschiedenen Ministerien
[3,8,30, 31, 69]

Staat BP (Tcm) BGR (Tcm) Ministerien (Tcm)
Holland 1,79 1,84 1,79

Norwegen 1,17 2,92 1,17 (- 3,27)

UK 0,77 1,4 1,34
Deutschland 0,35 0,38

Italien 0,23 0,28

sonstige 0,9 0,98

Summe 5,21 7,8
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Die Angaben liegen vergleichbar, so dal3 vermutet werden kann, dal3 sie aufeinander
aufbauen. Interessant erscheint die Angabe fiir Norwegen. Das Ministerium gibt hier
geringe Reserven an, die auch von BP Statistical Review of Energy ibernommen
wurden. Allerdings wird ein deutlich hdherer Wert als bereits ,entdeckte Ressource*
ausgewiesen. In etwa diesen Wert erhalt man aus der Aufsummation der Neufunde,
wie die Abbildung 2.2.6 zeigt. Dort ist die Entwicklung der Erdgasreserven in
Norwegen dargestellt.

Die Balken zeigen die Angaben aus BP Amoco Statistical Review of World Energy
[3], wobei uns nur Angaben von 75 — 78 und seit 1985 vorliegen. Die roten Rauten
zeigen die Angaben der BGR [8] fiir verschiedene Jahre. Letztlich zeigt die
einhtllende schwarze Kurve die Summenkurve der Neufunde. Diese wurde einem
Bericht des Ministeriums fur Erdol und Energie (MPE) entnommen, indem jedes
aufgefuhrte Feld im Jahr der Entdeckung mit der vom Betreiber abgeschatzten
Grof3e aufsummiert wurde [31]. Der deutliche Sprung im Jahr 1979 beinhaltet mit
1300 Mrd. cbm die Entdeckung des Trollfeldes. Dies ist der grof3te Gasfund in
Nordeuropa. Somit beinhaltet ein einziges Feld mehr als die Hélfte der Reserven.
Zieht man von dieser Kurve die bereits erfolgte Produktion ab — diese ist auch explizit
in der Grafik ausgewiesen -, so erhalt man die zeitliche Entwicklung der noch
verbleibenden Gasreserven. Wie man sieht, kénnen die Neufunde den Verbrauch
derzeit noch kompensieren, so dal3 noch deutliche Gasreserven enthalten sind.

Die Angaben von BP Amoco Statistical Review of Energy folgten bis Ende der 80er
Jahre den Neufunden bzw. den Reserven. In den jingeren Jahren werden jedoch
deutlich abnehmende Reserven berichtet, die so nicht der Realitat entsprechen. Die
jungsten Angaben der Statistik stimmen mit der vom Ministerium Ubermittelten
Angabe Uber die Gesamtreserven uUberein. Allerdings ist dies nicht konsistent mit den
Zahlen, die an den einzelnen Feldern tber die ,estimated recoverable reserve®
angegeben werden. Vermutlich handelt es sich um unterschiedlich definierte
Angaben: Die im Bericht ausgewiesenen Reserven durften eher einer strengen
Bewertung einer ,nachgewiesenen“ Reserve eines bereits produzierenden Feldes
entsprechen, die fur die Einzelfelder aufgefiihrten Angaben eher einer
»hachgewiesenen und wahrscheinlichen* Reserve unter Einschluf3 von noch nicht in
Produktion befindlichen Felder (siehe Fig. 7.1, Seite 34 in [31]). In den norwegischen
Veroffentlichungen wird nicht streng in Reserven und Ressourcen unterteilt, sondern
in 7 unterschiedlichen Klassen. Je hoher die Klasse, desto unwahrscheinlicher ist die
Angabe.

Aus dieser Darstellung wird es leicht verstandlich, daf3 in Zukunft die in 6ffentlichen
Statistiken angegebenen Reserven noch deutlich wachsen kénnen, ohne dafl? diesen
neue Funde zugrunde liegen.

Fir das kinftig noch zu erschlie3ende Potential existieren unterschiedliche Angaben,
die in Tabelle 2.2.5 zusammen mit der bisher erfolgten Produktion ausgewiesen sind.
Es ist zu bericksichtigen, dal? die BGR alles unter Ressource zusammenfal3t, was
maoglicherweise zusatzlich zu den Reserven irgendwann noch geférdert werden
kann.



11TAB — Ol und Gasreserven Seite 74 22.09.00

Eine intensivere Diskussion des Norwegischen Potentials unter Berlcksichtigung
kunftiger Férderraten steht noch aus und muf einer kiinftigen Untersuchung
vorbehalten bleiben.
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Bild 2.2.6:  Norwegen kumulierte Neufunde; kumulierte Produktion und Reserven
(eigene Berechnung nach [3, 8, 31])

In gleicher Weise lassen sich die unterschiedlichen Angaben fur GroR3britannien
vergleichen, wie dies in Abbildung 2.2.7 erfolgt. Hier allerdings stimmt die
Ministeriumsangabe (DTI) fir eine mit 90 % Wahrscheinlichkeit nachgewiesene
Reserve (0,75 Tcm) mit dem Wert in BP Statistical Review Uberein, wohingegen die
Angabe des BGR mit dem Wert fir ,nachgewiesen und wahrscheinlich”
Ubereinstimmt (1,34 Tcm), wenn man die unterschiedlichen Jahre bertcksichtigt.

Wieder aus der Aufsummation der Einzelfelder im Jahr der Entdeckung gemaf den
Angaben des Industrie- und Handelsministeriums (DTI) wurde die Summenkurve der
Neufunde erhalten. Nach Abzug der bisher erfolgten Produktion erhalt man wieder
die Gasmenge die noch vorhanden sein muf3. Die roten Quadrate geben wieder die
Reserveangaben der BGR. Die beiden Angaben unterscheiden sich deutlich
voneinander. Folgen die BGR-Werte anfangs (wie auch BPAmoco) der tatsachlichen
Reserve, so geben diese spater wesentlich niedrigere Werte. In den letzten Jahren
scheinen die Angaben von BP den vom DTI als ,nachgewiesen® bezeichneten
Reserven zu folgen. Dies stimmt nicht mit der in der Abbildung aus den detaillierten
Felddaten errechneten Reserveentwicklung tberein.

Die aus der Aufsummation der Grol3e der Einzelfelder und Abzug der Produktion
erhaltene zeitliche Entwicklung der Reserve zeigt, dal? diese seit Anfang der 90er
Jahre deutlich abnehmen. Allerdings ist einschrdnkend zu bemerken, daf’ der Bericht
des Minsteriums nur diejenigen Gasfelder bertcksichtigt, die 1999 in Produktion sind,
zur Produktion vorbereitet oder in Entwicklung mit einem maoglichen Anschluf bis
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2002 sind [30]. Somit ist es denkbar, dal3 jingste Neufunde nicht ausreichend
beriicksichtigt wurden. Dies kdnnte den Reservenabfall der letzten Jahre noch leicht
nach oben korrigieren. Ebenfalls nicht berticksichtigt sind Felder, die schon aus der
Produktion genommen wurden. Vergleicht man diese Darstellung mit der
entsprechenden Grafik fiir die Olreserven (Abbildung 2.1.9), so erkennt man, daR
Grof3britannien im Vergleich zu den Angaben von Laherrere [23] eher unterbewertet.
Dies spricht daftr, dal die tatsdchliche Kurve fur die Entwicklung der Reserven
etwas hoher verlauft und in den letzten Jahren nicht ganz so stark abbricht.

Aus diesen Grinden muf3 diese Grafik als vorlaufig betrachtet werden. Dennoch gibt

die gezeigte Entwicklung einen Hinweis, dald man die Situation hier noch besser
untersuchen muf3.
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Bild 2.2.7:  Neufunde, kumulierte Produktion und Reserven von Erdgas flr
Grol3britannien (eigene Berechnung nach Daten aus [3, 8, 30])

Tabelle 2.2.5 stellt die bisherige Produktion sowie die vermuteten Ressourcen
zusammen.

Das Ressourcenpotential des DTI setzt sich aus unterschiedlichen Angaben
zusammen, die einen Bereich von 0,44 — 1,595 Tcm als noch unentdeckten Beitrag
enthalten.

Die UK Offshore Operators Association (UKOOA) skizziert das Gaspotential, das bis
2020 zusétzlich zu den im Jahr 1997 produzierenden Feldern erschlossen werden
kénnte mit etwa 150 Gasfeldern vorwiegend kleiner Grol3e [70]. Diese kdnnten
insgesamt etwa 0,65 Tcm Erdgas beinhalten, wovon etwas mehr als die Hélfte in
bereits gefundenen,aber 1997 noch nicht angeschlossenen Feldern liegt, und der
Rest auf vermutete 81 noch zu findende Gasfelder verteilt ist.



13TAB — Ol und Gasreserven Seite 76 22.09.00

Holland war das erste Land, das die Gasreserven der Nordsee erschlof3. Heute
besitzt es immer noch sehr grof3e Reserven, die jedoch stetig zurtickgehen. Sie sind
in Tabelle 2.2.4 dargestellt sind. An bereits entdeckten Ressourcen gibt das
Ministerium etwa 1,95 Tcm an. Zusatzlich werden etwa noch 0,22 — 0,45 Tcm an
Neufunden erwartet. Gemald einem Bericht der TNO ist bis auf Teile des sog. F-
Feldes in der Gegend nordwestlich von Groningen das niederlandische-Potential
ausreichend bekannt. Es wird als ,mature” betrachtet, so dal3 keine grof3eren
Neufunde mehr erwartet werden [69].

Tabelle 2.2.5: bisherige Produktion und Ressourcenabschatzung [8, 30, 31,
69]. Die Abgrenzung zwischen Reserven und Ressourcen ist
aufgrund abweichender Definitionen in Norwegen unscharf.
Akzeptiert man in Tabelle 2.2.4 den Wert 1,17 Tcm als Reserve,
so verbleiben die hier angegebenen 2,098 Tcm als Ressource.
In Abbildung 2.2.6 ist jedoch das Gesamtpotential mit ca. 3,3
Tcm ausgewiesen.

Staat Kum Prod (BGR) Ressourcen

BGR (Tcm) Ministerien (Tcm)
Holland 2,214 0,1 21-23
Norwegen 0,534 2,750 2,098
UK 1,223 1,500 0,96-2,285
Deutschland 0,72 0,2
Italien 0,553 0,51
sonstige 2,089 0,956
Summe 7,333 6,016
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2.2.2 Zeitlicher Produktionsverlauf

In Tabelle 2.2.6 ist die bisherige weltweite Erdgasférderung dargestellt. Die Angaben
von Campbell und der BGR gleichen sich weitgehend, so daf? bis Ende 1999 etwa 64
— 68 Tcm an Erdgas gefordert wurden. Die Angabe der USGS liegt
unverhaltnismafiig niedrig und durfte veraltet sein.

Tabelle 2.2.6: Kumulierte Produktion [4, 8, 10]:
Autor Tcm

Campbell 62,4(1996)

BGR 59,7(1998)

USGS 48,7 (1998)

Produktionsprofil von Erdgas

Erdgas steht unter hohem Druck, besitzt als Gas eine wesentlich héhere Mobilitat als
Erdol, daher entweicht es sehr schnell aus einem Reservoir. Dies bestimmt eine
gegenuber Erddl unterschiedliche Fordercharakteristik. Wurde diese bei Erdol durch
eine Glockenform bedingt, so wirde Erdgas in einem blow-out sehr schnell
entweichen. Okonomisch ist man bemiiht, das Maximum zu kappen und auf einem
deutlich niedrigeren Niveau Uber eine langere Zeitperiode zu férdern, wie dies
idealisiert in Abbildung 2.2.8 skizziert ist.

A

Produktionsprofil

)

Bild 2.2.8:  Produktionsverlauf einer ,frei“ ausstrémenden Erdgasquelle und
tatsachlicher gewtinschter Produktionsverlauf.

Zeit

Hieraus ergibt sich ein wichtiger Unterschied in der Beurteilung des Férderzustandes
einer Gasquelle. Wahrend eine Olquelle nach dem Maximum kontinuierlich in der
Produktion zurtickgeht, ist dies bei einer Erdgasquelle nicht so. Diese kann lange
Zeit auf hohem Niveau gefordert werden. Erst wenn die Lagerstétte erschopft ist, so
bricht die Produktion sehr rasch ab. Am Produktionsprofil kann man dies kaum
erkennen, wohl aber bei einer Kontrolle der Ver&nderung der physikalischen
Parameter des Lagers wie z.B. dem Lagerstattendruck.
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In der Konsequenz bedeutet dies, dal3 die Erschopfung einer Erdgasregion nicht
allein aus dem Produktionsprofil zu erkennen ist. Allerdings sorgt die Uberlagerung
vieler produzierender Quellen, die unterschiedliche Gro3e und Zeithorizonte haben,
fur ein Forderprofil, das in etwa dem zeitlichen Profil der Neufunde folgt. Jedoch
beeinflul3t der plétzliche Produktionsriickgang grol3er alter lange Zeit mit konstanter
Rate produzierender Felder das Forderprofil einer Gasregion noch viel starker als bei
Erdol.

Im folgenden werden die USA und Europa naher betrachtet
Die Gasproduktion der USA

Abbildung 2.2.9 zeigt die Gasproduktion der USA seit 1935, wobei Texas explizit
hervorgehoben wurde. Bis Anfang der 70er Jahre betrug die Produktionssteigerung
im Mittel etwa 5 — 6 % p.a. Fast zeitgleich mit der Olproduktion war auch im
Gasbereich das Produktionsmaximum erreicht. Bis Mitte der 80er Jahre fiel sie um
insgesamt etwa 25 % zuriick. Bis dahin ging die Gasproduktion mit dem Bedarf
parallel, so dal3 nur geringe Mengen aus Kanada und Mexico importiert werden
muf3ten. Seit Ende der 80er Jahre nimmt der Gasbedarf wieder deutlich zu. Wie man
der Abbildung entnimmt, konnte die heimische Produktion nicht im selben Malie
ausgebaut werden, diese stieg nur mehr leicht an und ging in den letzten beiden
Jahren sogar wieder leicht zurlick, so dafd der Importanteil stetig zunimmt.

Texas, das auch heute noch mit einem Viertel der Gasreserven der wichtigste
Gasproduzent der USA ist, konnte diesen Prouktionsanstieg nach Erreichen des
Maximums nicht mitmachen. Dort konnte die Produktion Uber die vergangenen 15
Jahre zwar noch auf konstantem Niveau gehalten werden. In 1998 beginnend, setzte
sich 1999 und in im ersten Drittel des Jahres 2000 ein Produktionsriickgang fort.
Liest man entsprechende Statistiken Gber Explorationsaktivitaten, so erkennt man,
dafi3 diese in den vergangenen zwei Jahren drastisch zurlickgingen [23, 71].

Es ist sehr wahrscheinlich, dal’ sich die Gasproduktion in den USA (und vor allem in
Texas) dem Ende nahert [67, 72, 73]. Bei den grol3en alten Gasfeldern ist man
vermutlich sehr nahe am Ende des langen Produktionsplateaus angelangt (siehe
Abbildung 2.2.8). Wir erwarten, daf3 die Produktion innerhalb der kommenden 1 — 2
Jahre deutlich zuriickgehen wird, da kleine neue Gasfelder diesen starken Riickgang
nicht ausreichend kompensieren werden. Moglicherweise wird in den USA eine
Gaskrise sogar noch vor einer Olkrise kommen.

Als ein Beispiel ist in Abbildung 2.2.10 der zeitliche Produktionsverlauf des
texanischen Gasfeldes Headlee dargestellt, das auch 1997 noch zu den 20 gréf3ten
produzierenden Gasfeldern von Texas zahlte [48]. Bis 1999 sank die Produktionsrate
um weitere 30 % auf 21 Mcf.

Goldman Sachs kam Ende April 1999 in einer Untersuchung von 34 amerikanischen
Gas- und Olgesellschaften zu dem SchluR, daf sich die amerikanisch Gasproduktion
im Abfall befindet (, This performance provides additional evidence that the decline in
total U.S. gas production has begun to accelerate®). Nach deren Einschatzung wird
eine Gasversorgungskrise fur das Jahr 2000 unvermeidlich (,in our opinion, the
depth of decline in overall drilling and workover activity witnessed in the past year
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make a gas supply crisis virually unavoidable in the next year as U.S. production is
now expected to drop at a rate of at least 4 % over the next 12 months*) [69].
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Abbildung 2.2.9:  Gasproduktion in den USA und Texas. Die Gasimporte aus
Kanada und Mexiko stiegen Uber die letzten zehn Jahre deutlich
an, um den Bedarf zu decken [8, 38, 71].
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Abbildung 2.2.10: Produktionsverlauf des texanischen Gasfeldes Headlee [48]
Die Europaische Gasférderung

Abbildung 2.2.11 zeigt die Gasproduktion in Europa seit 1960. Der starke
Produktionsanstieg Ende der 60er Jahre ist vollstandig auf die Gasférderung der
Niederlande und von Grof3britannien zuriickzufihren. Diese begannen, die grof3en
Gasvorkommen der Nordsee zu erschliel3en. Die hollandische Gasproduktoin hatte
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ihr Maximum um das Jahr 1975, seither nimmt sie langsam ab bzw. halt sich auf
einem Niveau, das etwa 75 % der Maximalférderung betragt. Norwegen begann
1975 mit der Erschliel3ung seiner Gasreserven, wobei gemessen an den Reserven
sich die Gasproduktion auf einem vergleichsweise niedrigen Niveau befindet. Eine
deutliche Produktionsausweitung findet dort erst seit wenigen Jahren statt. Anfang
der 90er Jahre begann England aus 6konomischen (und 6kologischen) Erwégungen,
den Gaseinsatz zu verstarken. So stieg innerhalb weniger Jahre der Gasanteil an der
Stromproduktion von fast 0 Prozent im Jahr 1990 auf heute tber 20 %. Ermdglicht
wurde dies mit einer verstarkten Erschlieliung der Nordseegasreserven. Es zeichnet
sich jedoch ab, dal’3 vermutlich noch vor dem Jahr 2005 die Gasproduktion in
GrofR3britannien den Hohepunkt Gberschreiten wird und danach sehr schnell
zuruckgehen wird.

So verschiebt sich die Gasproduktion innerhalb Europas immer weiter nach Norden
in die offshore Bereiche. Die restlichen europaischen Staaten tragen heute etwa ein
Viertel der gesamten europdaischen Produktion. Gemessen am Gasverbrauch
missen heute etwa 30 % Erdgas aus Algerien und Ruf3land importiert werden.

Mtoe (1 Mtoe = 1,27 Mrd. Kubikmeter)
300,0

Rumanine (Daten seit

1988
2500 Rest von Europa )

(DK, H, P, F, Ir, Au) Deutschland

200,
Italien\‘

4

150,0
Norwegen

100,0

50,0

0,0

60 63 66 69 72 75 78 81 84 87 90 93 96

Bild 2.2.11: Européische Gasproduktion [3, 42]
2.2.3 Produktionsprognosen

Weltweit sind noch grof3e Erdgasreserven vorhanden, die vor allem in Ruf3land und
im Nahen Osten (Iran) liegen. Zu deren Erschlie3ung ist allerdings die Ausweitung
der Transportkapazitaten tber Pipelines und/oder tber Verflissigungsanlagen und
entsprechende Terminals notwendig. Aber auch an der berichteten Grél3e dieser
Vorkommen sind durchaus auch Zweifel berechtigt, muf3te doch in jingster Zeit die
Versorgung Ruf3lands mit eigenem Erdgas gedrosselt werden, um bei rticklaufiger
Produktion die Exportvertrage noch erfullen zu kénnen [74].
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Unter der Vorgabe, dal3 die bald riicklaufige Erddlproduktion durch Erdgas ersetzt
werden wird, haben Campbell et al. eine Uberschlagige Produktionsprognose fur
Erdgas erstellt. Hierbei wurde eine EUR von 283 Tcm ( = 10000 Tcf) angenommen
[12]. Die entsprechende Produktionskurve ist in Abbildung 2.2.12 dargestelit. Die
historischen Werte wurden BGR [8] entnommen. Ab etwa 2000 nimmt die
Erdgasproduktion mit 6-7 % p.a. stark zu. Kurz vor dem Jahr 2020 wird das
Produktionsmaximum erreicht. Danach ist die Produktion sehr stark ricklaufig.

Dieses Szenario soll zeigen, wie schnell der Erdgasverbrauch ansteigen wird, wenn
Erddl durch Erdgas ersetzt werden muf3. So z.B. nahm der Erdgasverbrauch im Jahr
1999 im Weltdurchschnitt um 2,5 % zu, wobei zehn Staaten — unter ihnen China —
den Verbrauch um mehr als 10 % erh6hten und Portugal und Griechenland sogar
mehr als 100 %! Aufgrund der beschriebenen zu Erddl unterschiedlichen
Charaktieristik fallt nach Uberschreiten des Maximums die Produktion sehr stark ab.
In diesem Szenario ist es beinahe unerheblich, ob die insgesamt gewinnbaren
Erdgasreserven 283 Tcm oder 400 Tcm betragen — diese wirde das Maximum bei
langer steigender Produktion vielleicht um 10 Jahre verschieben aber sicher nicht
wesentlich mehr. Diese Skizze der kiinftigen Produktion soll die Vorstellung fur die
Dimension der Problematik wecken. Hier ist sicher noch eine ausfuhrliche Diskussion
notwendig, die aulR3erhalb des Rahmens dieser Arbeit liegt.
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Bild 2.2.12: Skizze eines Szenarios der kinftigen Erdgasproduktion, wenn Erdgas
das ausfallende Erddl ersetzen soll. Es wurde eine maximal verfugbare
Erdgasreserve von 283 Tcm angenommen (historische Daten [8],
Prognose [12])

Sehr viel genauere Vorstellung gibt es fur die kiinftige Produktion der europaischen
Staaten. So z.B. hat die UK offshore operators association anhand der bekannten
und noch erwarteten Gasfunde fur die kommenden 20 Jahre eine daraus zu
erwartende Produktionsprognose erstellt [55]. Diese ist in Abbildung 2.2.13
dargestellt. Demnach wird die Erdgasproduktion innerhalb der kommenden Jahre
ihren Hohepunkt tGberschreiten und danach sehr schnell abfallen. Es wird erwartet,
dal3 die maximale Produktionsrate mit 110 Mrd. Kubikmeter kurz nach der
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Jahrtausendwende erreicht wird. Heute betragt die Produktion etwa 90 Mrd
Kubikmeter. Bereits bis 2015 wird die Produktion auf etwa 60 Milliarden Kubikmeter
zurtckgehen. Dies entspricht fast einer Halbierung innerhalb von 15 Jahren.
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Bild 2.2.13: Erdgasproduktion UK mit UKOOA-Prognose [55]

In Holland liegt die Produktion heute bei etwas Uber 60 Milliarden Kubikmetern. Eine
Erhohung der Produktion scheint dort nicht mehr vorstellbar. So sieht eine Prognose
der Gasunie vor, dal3 etwa ab dem Jahr 2005 der Gasexport schrittweise reduziert
wird, so dal’ ab 2010 — 2012 nur noch der Eigenbedarf gedeckt wird [75]. Da diese
Prognose bereits einige Jahre alt ist, mul3 sie in einer ausfihrlicheren Studie auf ihre
Aktualitat hin untersucht werden. Entgegen der damaligen Prognose der
Gesamtproduktion von 80 Milliarden Kubukmeter im Jahr 2000 liegt diese heute
deutlich niedriger. Daher kdnnte es sein, dal’ dieses Erdgas bereits friher als damals
erwartet nicht mehr verflgbar ist.

Um den stark steigenden Erdgasbedarf innerhalb Europas zu decken, wird die
norwegische Gasproduktion zusammen mit verstarkten russischen und algerischen
Gasimporten eingesetzt werden mussen. Es sind jedoch auch erhebliche Zweifel
angebracht, ob dies angesichts einer heute zuriickgehenden Produktion aus den
grof3en alten Feldern in Ruf3land [74] und in Konkurrenz zu neuen Konsumenten aus
Asien [96] und der Tirkei [97] moglich sein wird.

Auch wenn Norwegen gemal3 Abbildung 2.2.6 heute noch grol3e Reserven besitzt,
so werden diese bei einer Produktionsausweitung sehr schnell abnehmen. Dies laft
sich am Beispiel Grol3britanniens (Abbildung 2.2.7) skizzieren. Hatte man noch 1993
aus den damals herrschenden Trends von Verbrauch und Produktion extrapoliert, so
hatte man ein Problem frihestens um das Jahr 2030 gesehen. Jedoch aufgrund der
Verbrauchszuwachses in den letzten zehn Jahren wird bereits um 2005 eine
Problematik sichtbar. Wir erwarten, dal3 Norwegen das Produktionsmaximum etwa in
den Jahren 2015 — 2020 erreichen wird.
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2.2.4 Entwicklung der Nachfrage

Szenarien fur ganz Europa unter Beriicksichtigung eines Olengpasses sind uns nicht
bekannt. Hierauf sollte in einer kiinftigen Untersuchung ein Schwerpunkt liegen. Im
Rahmen dieser Arbeit kann dies nur ansatzweise erfolgen.

Der Jahresbericht 1998 von Eurogas, der Dachorganisation der europaischen
Gaswirtschaft, enthalt den in Abbildung 2.2.14 dargestellten Gasversorgungsausblick
[76]. Demnach wir die Produktion der EU-Staaten (zu denen Norwegen nicht gehort)
etwa bis 2010 auf heutigem Niveau verlaufen und dann bis 2020 um etwa 30 %
zuruckgehen. Die durch bestehende Vertrage abgedeckten Gasimporte werden von
130 Mrd. Kubikmeter im Jahr 1997 um 50 % auf 200 Mrd. Kubikmeter im Jahr 2005
und um weitere 10 % bis 2010 zunehmen. Bis zum Jahr 2020 sind die vertraglich
gesicherten Gasimporte leicht ricklaufig. Etwa die Hélfte des Importzuwachses wird
durch die in Bau befindliche Pipeline von der russischen Halbinsel Jamal nach Berlin
abgedeckt sein. Diese hat eine Kapazitat von etwa 30 Mrd. Kubikmetern pro Jahr.
Inwieweit die Transportkapazitat aus Nordafrika bereits ausgelastet ist, kann an
dieser Stelle nicht beurteilt werden. Die Ausweitung des Importes von Norwegischem
Erdgas bedarf jedoch der Erweiterung der Transportkapazitaten, wobei diese mit der
in Bau befindlichen Pipeline NORFRA mit 14 Mrd. m* pro Jahr Transportkapazitat
bereits begonnen wurde.

Etwa ab 2005 beginnend missen zunehmend neue Erdgasimporte getatigt werden,
die heute noch nicht abgesichert sind. Bis zum Jahr 2020 missen fast 30 % des
Bedarfs noch kontraktiert werden.

Wir halten es flr sehr wahrscheinlich, dald Europa innerhalb der kommenden 10 — 20
Jahre an die Erdgasreserven des Nahen Ostens Uber eine Gasleitung angebunden
wird. Allerdings muf3 beachtet werden, dafd zunehmend auch andere
Gaskonsumenten hieran Interesse zeigen werden. Daneben ist die geopolitische
Dimension des Baus und Betriebs solcher transkontinentaler Pipelines nicht zu
unterschatzen.

Ein konsistentes Szenario, das den ganzen Eurasischen Energieraum inlusive eines
rapide zunehmenden Flissiggasexports nach Nordamerika berticksichtigt, steht noch
aus.
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Bild 2.2.14:  Erdgasbedarf und Versorgung der EU nach einer Prognose von
EUROGAS [42, 76]

Zusammenfassend sei noch einmal die Situation fur Europa skizziert:

Vermutlich bis spéatestens zum Jahr 2005 wird Grol3britannien das Maximum der
Gasproduktion tberschreiten. Danach wird die Produktion rapide zurtickgehen.
In zehn Jahren wird die Produktion Grol3britanniens auf hochstens 50 % der
heutigen Produktion zurtickfallen. Bereits im Dezember 1998 mufite England trotz
einer um 3,5 % gestiegenen Gasproduktion erstmals Gas importieren, da der
Bedarf noch starker angestiegen war [54].

In zehn Jahren wird Holland kein Gas mehr exportieren.

Norwegen wird die Gasproduktion drastisch ausweiten. Hierzu ist jedoch der Bau
neuer Transportkapazitaten erforderlich. Ob die in Bau befindliche NorFra-
Pipeline mit einer Kapazitat von 14 Mrd. m® ausreichent ist, kann tiberschlagig
nicht beurteilt werden.

Innerhalb der nachsten zehn Jahre wird es vermutlich kein Versorgungsproblem
geben.

Innerhalb der kommenden 20 Jahre wird Norwegen vermutlich das
Produktionsmaxmimum tberschreiten. Bis zum Jahr 2020 wird die Abhangigkeit
von russischen Erdgas deutlich zunehmen. Es ist jedoch keineswegs gesichert,
dal3 Ruf3land diese zusatzliche Versorgung in ausreichendem Mal3e Gibernehmen
kann.

Mdglicherweise wird die Anbindung Europas an die Gasfelder des Nahen Ostens
eine Entspannung bringen. Hierzu sind heute jedoch keine konkreten Plane
bekannt.

Es ist denkbar, dal die weitere Exploration des tiefen Nordatlantiks nérdlich von
Norwegen und westlich der Shetlandinseln neue groRe Gasfunde bringt. Hiertber
wird man vermutlich schon in den nachsten Jahren einen besseren Uberblick
erhalten. Allerdings ware diese Gasproduktion mit erheblichen Kosten verbunden.
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3 Nichtkonventionelle Energietrager

3.1 Allgemeine Beschreibung: Warum nichtkonventionelle fossile
Energieressourcen keinen Ausweg bieten

Neben den in Kapitel 2 dargestellten fossilen Energiereserven gibt es noch
sogenannte nichtkonventionelle Energieressourcen. Oft wird angefuhrt, dal? diese ein
sehr groRes Potential besitzen. Daher brauchte man sich um die Endlichkeit von
Erdol und Erdgas keine ernsthaften Gedanken zu machen.

Es ist aber sehr viel wahrscheinlicher, dafl? die konventionellen Energievorréate
weitgehend die maximale Verfiugbarkeit von Erdol und Erdgas bestimmen, als dal3
dem nicht so ist.

Kurz zusammengefal3t kann man sagen, dass man in der Vergangenheit immer das
einfachste zuerst gemacht hat. Die konventionellen Formen von Erdél und Erdgas
bieten die komprimierteste und am einfachsten gewinnbare, transportierbare und
anwendbare Form von Kohlenwasserstoffen. Alles was es sonst noch gibt, ist sehr
viel aufwendiger zu gewinnen, ist in der Qualitat sehr viel schlechter und muf3 daher
aufwendig aufbereitet werden. Dies hat einige wesentliche Konsequenzen:

- Die Kosten sind sehr viel hoher

- die Umweltbeeintrachtigung bei der Gewinnung ist sehr viel grof3er als bei
konventionellen Energietragern

- Der Energieeinsatz zur Gewinnung ist sehr viel héher

- Die Produktion kann nicht so einfach und vor allem nicht so schnell ausgeweitet
werden.

Die Sichtweise vieler Okonomen ist, da bei steigenden Preisen ein gleitender
Ubergang von konventionellen, giinstigen Energiereserven zu unkonventionellen
Energiereserven stattfindet. Daher ist dieser Ubergang nur von ékonomischen
Randbedingungen abhangig. (Vereinfacht gesprochen wird hier unter einer
konventionellen Energiereserve alles subsummiert, was heute wirtschaftlich
gewinnbar ist). Diese Sichtweise ist vermutlich sehr stark vom konventionellen
Erzbergbau gepréagt: Die Erzmine mit hochster Konzentration kann zu den
gunstigsten Kosten erschlossen werden. Daher beginnt man mit ihr. Mit
fortschreitender Forderung wird jedoch auch das in niedrigerer Konzentration
angereicherte Erz im weiteren Umkreis der hohen Konzentrationen abgebaut. Diese
kénnen bei steigenden Preisen zunehmend wirtschaftlich erschlossen werden.

Dabei bestehen jedoch prinzipielle Unterschiede zur Olférderung: Wahrend eine
Erzmine kontinuierlich in Lagerstatten mit geringerer Konzentration ausgeweitet
werden kann, wird ein Olfeld durch sprunghafte geologische Veranderungen fest
begrenzt. Der Ubergang zu schwerer erschlieRbaren Lagerstatten erfordert bei Erdol
meist den Ubergang zu Ressourcen mit schlechterer Qualitat und schlechterer
Logistik. Schlechtere Qualitat bedeutet hier vor allem den Verlust der leicht
fliefahigen Substanzen und hohe Schadstoffanteile. Damit wird die Produktion
deutlich erschwert. Ein Hochfahren der Produktion ist nicht so einfach wie bei
konventioneller Férderung maéglich.
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Desweiteren werden die kiinftigen Gestehungskosten nichtkonventioneller
Energietrager gerne auf der Basis heutiger Energiekosten berechnet. Der hohe
Energieeinsatz zu ihrer Gewinnung lal3t jedoch erwarten, daf3 diese
Gestehungskosten in Zukunft eher weiter steigen werden anstatt zu sinken.

Daher laf3t sich ausfallendes konventionelles Erddl oder Erdgas nicht einfach durch
schrittweise Substitution mit unkonventionellen Ressourcen ersetzen. Dem sind hier
— abgesehen von der Grol3e und Qualitat der Ressourcen — technische, 6kologische
und 6konomische Grenzen gesetzt. Dal? bereits heute einige unkonventionelles
Erddl und Erdgas mit einigen Prozent zur Weltenergieversorgung beitragt, darf nicht
dariber hinwegtauschen, dal3 diese Mengen den glnstigsten unkonventionellen
Ressourcen entnommen werden. Diese sind jedoch sehr begrenzt.

Einer theoretischen Betrachtung von Ressourcengréfien kommt kaum eine
praktische Relevanz zu. Das Wissen darum, welche Regionen in irgendeiner
Konzentration organische Materie enthalten kdnnten, die man theoretisch zu
flussigen oder gasférmigen Kohlenwasserstoffen umwandeln kdnnte, hat nur sehr
begrenzt etwas mit der praktischen Frage zu tun, bis wann kann man welche Ol-
oder Gasderivate auch férdern und als gleichwertiges Substitut von Ol und Gas dem
Verbraucher verfiigbar machen.

Selbst wenn grol3e Mengen nichtkonventioneller Rohstoffe vermutet werden oder
teilweise auch nachgewiesen sind, so hat deren Vorhandensein kaum einen Einfluf3
auf den Zeitpunkt der maximalen Verfugbarkeit von Erdél und Erdgas. Dieser
Zeitpunkt wird durch das Produktionsmaximum der konventionellen Reserven
bestimmt.

Unseres Erachtens dient die Betonung der grof3en nichtkonventionellen
Energiereserven vor allem dazu, um den Eindruck eines fur lange Zeit gesicherten
Energiepfades zu erwecken. Viele dieser Angaben sind aul3erst spekulativ.

Als ein Beispiel mag die Diskussion um Methanhydratvorkommen gelten.

Seit mehr als zwanzig Jahren befassen sich Forschergruppen mit dem Nachweis von
Methanhydratvorkommen. Bis heute - nach mehr als 2000 Testbohrungen - scheint
noch kein einziges groferes offshore-Methanhydratvorkommen gefunden worden zu
sein. Aul3er ungenauen Ideen gibt es auch noch kein durchdachtes technisches
Forderverfahren. Ungeachtet dessen wird mit ungesicherten theoretischen Modellen
auf ein vermutetes Gesamtvorkommen hochgerechnet, das die bekannten
Erdgasvorrate vervielfachen wiirde. Hier ist es doch sehr auffallig, daR die Ol- und
Gasindustrie — ganz im Gegensatz zur konventionellen Exploration von Ol und Gas
bis hin zur Tiefseeexploration — kein eigenes Geld zur Erschliel3ung dieser
Vorkommen in die Hand nimmt, sondern allenfalls im Rahmen staatlicher
Forschungsprojekte eine minimale Beteiligung erfolgt. Das finanzielle Risiko tUberlaf3t
man dem Staat.

Dieser Widerspruch muf eingehender betrachtet werden. Bis zum Beweis des
Gegenteils muld man aus heutiger Perspektive davon ausgehen, dal3 Methanhydrate
keinen Beitrag zur Energiebedarfsdeckung leisten konnen.
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3.2 Nichtkonventionelles Erdol

Die Definition von konventionellem zu nichtkonventionellem Erdol ist ni_pht einheitlich.
Entsprechend herrschen unterschiedliche Angaben dariiber, welches Ol man
welchem Bereich zuordnen muf3.

Nach Campbell wird als konventionelles Erdél Ol mit einer Dichte groRer als 17,5 °
API betrachtet. Davon gesondert beriicksichtigt er polares Ol, das jenseits des 66 °
Breitengrades liegt und Tiefseedl, das tiefer als 500 m liegt, als besondere Formen
des nichtkonventionellen Ols [18].

Ol mit einer Dichte zwischen 10 — 17,5° API wird als Schwerdl bezeichnet, jenes mit
einer Dichte von 1 - 10 ° API als extra Schweres Ol.

Hiller definiert konventionelles Ol mit einer Dichte > 20 — 25 ° API. Als Schwerdl wird
Ol mit einer Dichte > 10°API klassifiziert, wobei die Obergrenze zu konventionellem
Ol nicht scharf ist [8].

Desweiteren gelten Kondensate und Fliissiggase als nichtkonventionelles Ol. Hierbei
ist allerdings ein Problem, daf} deren Anteil an den Reserven eines Feldes
druckabhangig ist. Daher ist es auch eine 6konomische Entscheidung, ab wann man
in einem Feld von der konventionellen Férderung zur Produktion von NGL und
Kondensat Ubergeht.

In einigen Statistiken werden diese Ole den konventionellen Reserven zugerechnet.
Dies wurde in Kapitel 2.1 bereits besprochen.

Dariiber hinaus gibt es Bitumen, Olsande und Olschiefer. Olschiefer enthalten nur
einen kleinen Anteil von Kohlenwasserstoffen, die jedoch noch nicht die Qualitat von
Erdol haben. Sie sind in einer frilhen Phase der Olentstehung und beinhalten
sogenanntes Kerogen. Kerogen ist ein Vorprodukt der Olentstehung. Es muR noch
durch das sogenannte ,Olfenster”. Hierbei muf unter hoher Temperatur von tiber
500°C Wasserstoff angelagert werden [77].

Daher eignen sich diese Stoffe nur fur bestimmte thermische Verwendungen. Zur
Aufbereitung zu einem Kraftstoff muf3 der oben skizzierte fehlende Schritt noch
kinstlich vollzogen werden.

Die meisten dieser Vorkommen enthalten nur geringe Konzentrationen von Erdél [8,
78]. Daruiber hinaus ist der gewinnbare Anteil an dem ,,0il in place* meist sehr
bescheiden. So z.B. ist die Erschliel3ung eines gré3eren Vorkommens in Venezuela
mit einem Olgewinnungsfaktor von 6 — 7 % in Projektierung.

Im Rahmen dieser Arbeit kann keine Detaillierung erfolgen. In knapper Form sollen
kurz wesentliche Aspekte benannt werden, die einem gleitenden Ubergang von der
konventionellen zur nichtkonventionellen Olférderung hinderlich sind:

- In den meisten nichtkonventionellen Vorkommen ist der Olgehalt auRerst gering.
Dies bedeutet, dal’ ein bergmannischer Abbau dieser Vorkommen im Tagebau
oder Tiefbau notwendig wird.
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- Dabei entstehen grol3e Mengen an Abraum. Zusatzlich ist ein grof3er
Wasserbedarf notwendig. Das Schmutzwasser muf3 anschliel3end entsorgt
werden. All dies wirft erhebliche 6kologiche Probleme auf.

- Die Abtrennung der Kohlenwasserstoffe vom Gestein erfolgt u.a. thermisch. Dies
ist mit groRem Energieaufwand, aber auch hohen direkten CO,-Emissionen
verbunden. So z.B. gibt MacDonald Kohlendioxidemissionen bei Aufbereitung
und Abbrand von Olschiefer an, die je nach Qualitat 2,5 — 5,5 mal so hoch wie
bei konventionellem Erdél sind [79].

- Die Aufbereitung von Kerogen zu Erddl erfordert einen grol3en Energieeinsatz.
Einerseits direkt, da Temperaturen tber 500°C notwendig sind. Andererseits
indirekt, da Wasserstoff zur Hydrierung benétigt wird.

Halt man sich an die Definition von Hiller (Dichte von Schwer6l 10° APl — 20/25
°API), so stammen heute mehr als 8 % der gesamten Olférderung aus dem
nichtkonventionellen Bereich [8]. Die Produktion nutzt die guinstigsten
nichtkonventionellen Vorkommen. Diese sind sehr begrenzt und eine Ausweitung der
Produktion kann nur sehr sehr langsam und auch dann nur zu erheblich héheren
Kosten erfolgen.

Nach Hiller betragt das Gesamtpotential (EUR) aus Schwer6l-, Schwerstol- und
Olsandvorkommen etwa 240 Mrd. t oder 1760 Mrd. Barrel [8]. Andererseits sieht er
die Forderung aber nur sehr langsam anlaufen. Die heute geférderten 0,15 Mrd.
Tonnen (ca. 1 Mrd Barrel) Jahresproduktion steigen langsam tber 0,33 Mrd. t (2,5
Mrd. Barrel) im Jahr 2025 auf 0,76 Mrd. t (5,6 Mrd. Barrel) bis zum Jahr 2050. Das
Produktionsmaximum mit ca. 2 Mrd. Tonnen (15 Mrd. Barrel) sieht er im Zeitraum
2075 — 2100. Selbst dann entspricht dies nur etwa 2/3 der heutigen konventionellen
Olproduktion.

3.3 Nichtkonventionelles Erdgas

Tiefseegas: Ahnlich der Tiefseedlférderung kann auch Tiefseegas gefordert werden.
Die geologischen Voraussetzungen fir dessen Entstehung sind gunstiger, so dai3
insbesondere im Meer nérdlich von Europa und Ruf3land (vor allem in der Barentsee)
noch gréRere Vorkommen erwartet werden. Allerdings sind die 6konomischen
Bedingungen hier deutlich ungunstiger als beim konventionellen Erdgas. Dieses
Thema wurde in diesem Zusammenhang nicht eingehend untersucht und bedarf
einer kinftigen Beobachtung.

Flozgas: Ein sehr grol3es Potential liegt im Kohlegas. Im Berbbau sind die
Ausgasungen bei Druckentlastung als sogenanntes Grubengas schon seit altersher
bekannt. Systematisch kann dieses jedoch bereits vor der Erschliel3ung einer
Kohlemine genutzt werden. In den USA besitzt man hier die grof3ten Erfahrungen. So
entstammen etwa 6 % der dortigen Gasproduktion aus Kohleflozen. Weltweit kbnnen
die mdglichen Ressourcen nur sehr ungenau angegeben werden, da hier zu viele
Parameter unbekannt sind. Die BGR schéatzt den gewinnbaren Anteil auf etwa 92 —
212 Tcm, wovon etwa 1 — 2,5 Tcm den Reserven zugerechnet werden [8].
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Gegeniber der BGR-Studie von 1995 wurde die Obergrenze aufgrund neuerer
Angaben aus Kanada und China von damals 367 Tcm deutlich reduziert [81].

Unabhéangig von den Ressourcen kann Flézgas nur mit kleiner Produktionsrate
gewonnen werden. Hierzu mufl? die Kohlestruktur aufgebrochen werden, damit der
Druck absinkt und das Gas entweichen kann. Dieses muf3 dann mit geeigneten
Sonden aufgefangen werden. Kohlegas stellt heute eine Erganzung zur Férderung
von konventionellem Erdgas dar, die in gré3erem Umfang bereits erprobt ist.

In Aquiferen oder auch in Gestein kann sich Erdgas unter entsprechendem Druck
l6sen, so dafld auch hierfir groRe Ressourcen angegeben werden. Laut BGR
entfallen heute etwa 3,4 % der Gasférderung auf Erdgasreserven in dichten
Gesteinen. Abschatzungen der weltweit denkbaren Ressourcen tragen einen starken
spekulativen Charakter. Die BGR schatzt diese auf etwa 113 Tcm [8].

Methanhydrat: Sehr viel wird Uber Methanhydrat spekuliert. In der Erdgasindustrie
befal3t man sich seit den 30er Jahren mit Hydraten, da diese in Pipelines bei
extremen klimatischen Bedingungen entstehen kdnnen und somit den Gasdurchfluf3
behindern [82]. Dieses Verstopfen der Leitungen wird ein Hauptproblem beim
Transport von Tiefseegas bilden. Gashydrate mit den verschiedensten Gasen sind
seit Uber 100 Jahren entdeckt und haben in anderen technischen Zusammenhangen
durchaus Relevanz [83].

Seit einigen Jahrzehnten spekuliert man auch tber moégliche nattrliche
Gashydratvorkommen, die eine grol3e Energieressource darstellen kénnten.
Aufgrund indirekter Abschatzungen wird erwartet, dafld weltweit in den Meeren und in
Permafrostgebieten grol3e Methanhydratvorkommen liegen.

Insbesondere im Rahmen der Klimadiskussion stieg das Interesse an
Methanhydraten. Es wird spekuliert, dal’3 im Laufe der Klimageschichte grol3e
Methanhydratvorkommen destabilisiert wurden (z.B. bei sinkendem Meeresspiegel
oder hoheren Wassertemperaturen), dabei Methan in die Atmosphare freisetzten und
damit zu einer Verstarkung der Treibhauswirkung der Atmosphare beitrugen [84, 85,
86]. Heute geht die Beflirchtung dahin, daf3 dies in naher Zukunft bei einer
Erwarmung der Ozeane sich ereignen konnte [87].

Die Aussagen Uber die Bedeutung von Methanhydratvorkommen sind jedoch sehr
widersprichlich:

Vor allem Kvenvolden[86] und MacDonald [80] versuchten sich in Abschatzungen
der Methanhydratvorkommen. Diese stitzen sich fast ausschlie3lich auf indirekte
Indizien wie die Auswertung seismischer Mel3signale. MacDonald schatzt die
Vorkommen auf etwa 650 Tcm (,gas in place). Dies entsprache einem
mehrfachen der konventionellen Erdgasreserven. Kvenvolden schatzt den
Kohlenstoffgehalt natiirlicher Methanhydrate auf ca. 10'° g.

Eine vollkommen entgegengesetzte Aussage kommt von Laherrere [88]. Er
bezweifelt, dal Methanhydrat jemals in einer Konzentration gefunden wurde oder
wird, die flr eine technische Nutzung geeignet ist. In der Argumentation fihrt er
an, dai3 alle Abschéatzungen auf wilden Spekulationen tber die indirekte
Interpretation seismischer Signale beruhten. Im Rahmen des Deep Sea Drilling
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Program (DSDP) von 1968 — 1983 wurden fast 1200 Testbohrungen, im Rahmen
des Ocean Drilling Program (ODP) von 1985 bis 1998 weitere 1200 Bohrungen
durchgefihrt. Insgesamt wurden etwa 250 km Kernmaterial untersucht, der
Meeresboden wurde auf mehrere hundert Meter Schichtdicke tUber eine
Gesamtflache von 360.000 km? untersucht, Kontinentale Schelfe und Abhange
von 200 — 3000 m Meerestiefe wurden Uber eine Flache von insgesamt 80.000
km? untersucht.

Im Verlauf dieser Untersuchungen sind nur wenige grol3ere Hydratvorkommen
gefunden worden, wie z.B.:

- 14 cm Dicke vor Guatemala (Site 498, Log 67)

- 105 cm Dicke ebenfalls vor Guatemala (Site 570, Log 84). Dort hatte man
allerdings kein Hydrat erwartet, da das seismische Signal dieses hier nicht
erwarten lief3.

- 5-14 cm Dicke (Site 997 A, Log 164), allerdings wurden in einer zweiten
Bohrung 20 m entfernt (Site 997 B) kein Hydrat mehr gefunden.

Nach unserer Kenntnis wurde nach mehr als zwanzig Jahren der Suche bisher kein
einziges offshore Gashydratvorkommen entdeckt, das Methan in abbauwdtrdiger
Konzentation enthalten wirde.

Laherrere resumiert, dal3 das BSR-Signal (Bottom Scanning Reflector [89]), das
bisher als Nachweis fur Hydratvorkommen inerpretiert wurde, keinen
Zusammenhang mit Hydraten aufweist. Dort, wo man danach suchte, fand man meist
kein Hydrat. Die dieses BSR-Signal interpretierenden Abschétzungen von McDonald
und Kvenvolden gehen von Methanhydratdicken aus, die teilweise mehrere hundert
Meter betragen sollten.

Zur Begrundung seiner Skepsis fuhrt Laherrere an, dal3 zur Bildung einer gro3eren
Methanlagerstatte mehrere geologische Voraussetzungen notwendig seien. Neben
den Orten der Gasentstehung musse das Gas auch in ein geeignetes Reservoir
wandern kdnnen, um sich in abbauwirdiger Konzentration zu sammeln.
Methanhydrat als feste Substanz kdnnte aber nicht wandern, daher kann es sich
nicht in solch hohen Konzentationen wie spekuliert ansammein.

Auch die Theorie, dal3 Methan aus tieferen Schichten migrierte und dort, wo die
Bedingungen geeignet waren mit Wasser zu Hydrat modifizierte, kontert er mit dem
Argument, dal3 sich Methan im salzigen Meerwasser und unter Druck in so hohen
Konzentrationen l6st, dal? es gar nicht in freier Form ins Meerwasser gelangt.

Als einziges grof3eres bekanntes Methanhydratfeld wird oft das 1964 in Sibirien
endeckte Feld Messoyakha angefiihrt [82, 90]. Dieses soll in der Zeit von 1970 bis
1978 Methan aus Hydrat geférdert haben. Nach Laherrere bestreitet der russische
Gasexperte Ginsburg, dal3 dieses Gas aus Hydrat stammt [91].

Andererseits argumentieren BGR und GEOMAR [92], dal} sie vor Java ein
Hydratvorkommen mit mindestens 2200 km? Ausdehnung entdeckt hatten. Aus den
veroffentlichten Daten kann man jedoch keine Angabe lber die gemessene
Schichtdicke entnehmen.
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Diese widersprichlichen Aussagen bedirfen noch der genaueren Untersuchung und
Klarung. Nach heutigem Wissenstand kann man nicht davon ausgehen, dafl3 einem
dieses Gas in fernerer Zukunft als Energiereserve zur Verfigung steht. Alle
bisherigen Angaben sind viel zu spekulativ und bieten keinen Anhaltspunkt fiir eine
seribse Reserveabschatzung.

4 Zusammenfassung und Ausblick

In Abbildung 4.1 ist die Summe der mdglichen Beitrdge konventioneller und
nichtkonventioneller Erdgas- und Erddlproduktion bis 2050 aufgetragen. Diese
Skizze beruht auf den als moglich erachteten Forderprofilen.

Die konventionelle Olférderung ebenso wie die konventionelle Gasforderung wurden
der Studie von Petroconsultants , The World"s Oil Supply 1930 — 2050“ entnommen
[12]. Der Anteil an polarem Ol (im wesentlichen ist das die Produktion in Alaska)
sowie die Prognose fur Tiefseedl entstammt einer Szenariorechnung von C.
Campbell in anderem Zusammenhang [22]. Hierbei wurde unterstellt, dald man heute
noch in einer frihen Phase der Exploration von Tiefseedl steht. Zu den bisher
gefundenen 28 Gb wird nach dieser Prognose noch mehr als das doppelte gefunden.
Nach Campbell durfte dies ein sehr optimistisches Szenario sein. Wie man erkennt,
konnte Tiefseedl einen kurzzeitig sehr wichtigen, mittel- und langfristig jedoch
unbedeutenden Beitrag liefern. Vor allem da die Tiefseeexploration mit seismischen
Methoden billiger als onshore ist und klarere Informationen liefert, durfte die
Tiefseeerkundung sehr schnell voranschreiten, so dal3 man bald eine genauere
Vorstellung von den tatsachlichen Reserven haben wird.

Fur die Szenariobetrachtung wurde unterstellt, dal3 Erdgas kurz nach 2000 das
zunehmend ausfallende Erdol ersetzen mul3. Hierbei wurde vorausgesetzt, dald dies
auch reibungslos mdglich ist. Daher verdoppelt sich der jahrliche Produktionsanstieg
gegenilber der Vergangenheit. Hieraus wird deutlich, dal3 einer Substitution von
Erdol durch Erdgas sehr schnell Grenzen gesetzt sind. Bereits Mitte des zweiten
Jahrzehntes wirde die Gasproduktion wieder aufgrund der begrenzten Reserven
zuriickgehen. In diesem Szenario, das ebenfalls der Studie ,The World"s Oil Supply
1930 — 2050“ entnommen ist, wurde eine EUR von 283 Tcm zugrunde gelegt. Selbst
wenn dieser Wert deutlich zu niedrig ware, so wirde der grol3e Bedarf diesen
Zuwachs sehr schnell auffressen, so dal3 das Maximum der Gasproduktion davon
nur wenig beeinflul3t ware. Unterstellt man z.B., dal3 der Verbrauchszuwachs nicht
ganz so schnell erfolgt, so dirfte das Maximum der Gasproduktion vermutlich um das
Jahr 2020 oder (bei groReren Reserven) zwischen 2020 und 2030 erfolgen.

Die kuinftig méglichen Produktionsprofile bei unkonventionellen Ol- und Gasvorréten
laufen sehr langsam an und kénnen das Maximum der Produktion kaum
hinausschieben. Die Daten fiir nichtkonventionelles Ol wurden der Abschatzung von
Hiller [8] entnommen. Diese sind geringfiligig optimistischer als die Angaben von
Campbell, Laherrere und Perrodon [78]. Deren Abschatzung wurde fiir den Beitrag
von unkonventionellem Erdgas benutzt. Dieses setzt sich im wesentlichen aus
Beitragen fur Methan aus Kohlefl6zen, Methan aus dichten Lagerstatten und
Tiefseegas zusammen. Da diese Angaben jedoch nur bis zum Jahr 2025 reichen,
wurde bis 2050 der Maximalwert fortgeschrieben.
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Die Darstellung soll ein Gefuihl von der GréRenordnung der Aufgabe vermitteln, wenn
es darum geht, ausfallendes Erdél durch andere Energietrager zu ersetzen. Selbst
wenn der Produktionsanstieg bis 2010 nicht so drastisch verlauft wie hier dargestelit,
und die Erdgasvorrate deutlich gro3er wéaren als von Campbell angenommen, so
wurde dies den Peak der maximalen Verfligbarkeit nur um 10 bis maximal 20 Jahre
hinausschieben. Dies ist in der Darstellung durch die gestrichelt eingezeichnete
Kurve skizziert.

Mtoe
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9000 der Gasreserven
8000 Nc-Gas S
7000 - -

Polares Ol / ) o N
6000 {Ataska) / Tiefseed| |
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5000

Gas 283Tcm
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Bild 4.1: Zusammenfassende Darstellung der potentiellen Produktion von
konventionellem Ol und Gas bis zum Jahr 2050. Ebenfalls eingetragen
sind die mdglichen Beitrédge unkonventioneller Energiereserven [8, 12,
22, 78]
Ausblick:

In dieser Untersuchung wurden bestehende Trends in der Entwicklung der Erddl-
und Erdgasversorgung untersucht und dargestellt. Diese Trends lassen erkennen,
daf3 vor allem beim Erddl, teilweise aber auch schon beim Erdgas, starke
Verfiuigbarkeitseinschrdnkungen zu erwarten sind. Vor allem die bald rucklaufige
Erdolproduktion zeigt, dal3 Gas keine langfristige Alternative bietet. Selbst wenn die
Gasvorrate wesentlich groRer und der Verbrauchszuwachs etwas kleiner wéren als
heute angenommen, so wirde dies das Maximum der gemeinsamen Verfugbarkeit
von Ol und Gas vom Jahr 2020 auf den Bereich 2030 — 2040 hinausschieben.

Im Rahmen der verfigbaren Zeit muf3te weitgehend auf bereits vorhandenes
Material zuriickgegriffen werden. Dennoch konnte vieles nur beispielhaft und nicht
vollstandig angesprochen werden. Eine ausfuhrliche Analyse sollte folgende Aspekte
vertiefen:
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Entwicklung von Olproduktion und Reservelage in anderen wichtigen Regionen,
insbesondere der ehemaligen Sowjetunion (inkl. Kaspisee) und den OPEC-
Staaten.
Entwicklung und Analyse der bekannten Tiefseetlvorkommen.

Genauere Untersuchung der europaischen Gasversorgung, insbesondere
Erstellung eines konsistenten Bildes der kinftigen Gasférderung der
Européaischen Staaten.
Entwicklung eines konsistenten Bildes der Nachfrage nach Erdgas, insbesondere
unter dem Aspekt einer riicklaufigen Erddlversorgung.

Aufklarung der Widerspriche in den Aussagen zu Methanhydratvorkommen.
Nichtkonventionelle Ol- und Gasressourcen miissen ausfiihrlicher auf ihre
Produktionsprofile hinsichtlich zeitlicher Verfugbarkeit, Kosten und vor allem
umweltrelevanter Aspekte untersucht werden.

Konsistentes Szenario des Weltbedarfs an fossilen Energietragern und dessen
Bereitstellung.

Anhang und Abklrzungen

1 Barrel Ol = 159 Liter

1 Mtoe = 7,35 Mio. Barrel Ol

1 Mtoe = 1,27 Milliarden Kubikmeter
1 tSkE = 0,67 toe

1 Tcf=0,0283 Tcm

1 kWh = 3,6 MJ

Mtoe
tSKE
Tcf
Tcm
Gecm
KWh
KJ
bpd

Millionen Tonnen Olaquivalent
Tonne Steinkohleeinheit
Billionen Kubikful3

Billionen Kubikmeter
Milliarden Kubikmeter
Kilowattstunde

KiloJoule

Barrel pro Tag
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