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1 Abkürzungsverzeichnis 

 

Organisationen 

ASPO – Association for the Study of Peak Oil and Gas 

BGR – Bundesanstalt für Geowissenschaften und Rohstoffe 

BP – British Petroleum Company 

CEDIGAZ – Internationale Organisation zur Sammlung und Verbreitung von 

Erdgasinformationen, 1961 durch Gasindustrie und IFP gegründet 

IEA – International Energy Agency 

IFP – Institute de Française du Pétrole 

WEO – World Energy Outlook 

USGS – US Geological Survey 

 

Fachausdrücke 

NFW – New Field Wildcat (Erfolgreiche Explorationsbohrung nach Erdöl oder Erdgas) 

PEV – Primärenergieverbrauch 

 

Einheiten 

Bbl - Barrel 

Gb – Gigabarrel 

kWh – Kilowattstunde 

kWhPEV – Kilowattstunde Primärenergieverbrauch 

kWhel – Kilowattstunde Strom 

Mb/Tag – Millionen Fass Öl pro Tag 

Mrd. – Milliarden 

Mtoe – Million tons of oil equivalent 

Mtoe/a – Millionen Tonnen Öläquivalent pro Jahr 

m³ – Kubikmeter 

ppm – Parts per Million (1 Teilchen je 100.000) 

TWh – Terawattstunde (1 Mrd. kWh) 
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USD – US-Dollar 
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2 Einleitung 
Die schnelle Entwicklung der industriellen Produktion mit rasanten Wachstumsraten ist 

historisch direkt an die zunehmende Erschließung der fossilen Energievorräte der Erde 

gekoppelt. Die schnelle Ausweitung anfangs des Kohle- und später des Erdölverbrauchs 

hatte gravierende und nachhaltige Auswirkungen auf Wirtschaft, geopolitische und 

gesellschaftliche Leitbilder und Handlungen mit allen Begleiterscheinungen in Hinblick auf 

Siedlungs- und Verkehrsstrukturen, Mobilitätsverhalten und damit einhergehenden 

gesellschaftlichen Wechselwirkungen.  

Neben dieser Laune der Natur, der Menschheit eine kurzfristig verfügbare „Schatzkammer“ 

gespeicherter Energievorräte geschaffen zu haben, begünstigte nach Jared Diamond eine 

zweite Laune der Natur, dass die industrielle „Eroberung“ der Welt von Europa aus – und 

nicht umgekehrt – erfolgte: Während der amerikanische und afrikanische Kontinent vor allem 

eine Nord-Süd-Ausdehnung zeigen, ist Eurasien vor allem Ost-West orientiert. Dies 

begünstigte evolutionsbiologisch die Ausbreitung und Selektion für die menschliche Nutzung 

geeigneter höherwertiger Pflanzen und Tiere, welche die Grundlage für reichhaltigeres 

Nahrungsangebot und schnellere kulturelle Anpassungsprozesse schufen (Diamond 1995).  

Da diese energetischen Vorräte unzweifelhaft begrenzt sind, liegt die Vermutung nahe, dass 

deren Erschöpfung auch gravierende Auswirkungen auf unseren Lebensstil sowie die 

geopolitischen, gesellschaftlichen und ökonomischen Strukturen haben wird.  

In diesem Arbeitspaket wird der Frage nachgegangen, wie schnell sich die Endlichkeit der 

fossilen Energieträger bemerkbar machen wird. Tatsächlich erleben wir seit dem Jahr 2000 

zunehmend Ölpreisfluktuationen mit stark steigendem Ölpreis, eine – entgegen der gängigen 

ökonomischen Theorie – trotz hoher und weiter steigender Ölpreise seit 2005 stagnierende 

Ölförderung und – zufällige Koinzidenz oder nicht, das sei an dieser Stelle nicht weiter 

diskutiert – seit Mitte des Jahres 2008 den Beginn einer weltweiten Wirtschaftskrise; einer 

Rezession, begleitet von wieder sinkendem Ölpreis. Hierzu ist anzumerken, dass der Ölpreis 

mit 60-70 USD pro Fass Rohöl während der Rezessionsphase bereits als niedrig empfunden 

wird, wiewohl derselbe Preis zwei Jahre vorher während der Aufschwungphase noch als 

unerwartet hoch interpretiert worden ist. Jede Erklärung war in der Diskussion offizieller 

Stellen als Begründung erlaubt, nur nicht eine geologisch-technisch argumentierte 

Beschränkung der Förderung, und doch ist dies die einzig plausible und stimmige Erklärung, 

die nicht ex post in Anschlag gebracht worden ist und auf entsprechend wechselnde 

Begründungsmuster zurückgreifen muss. 

Die grundsätzliche Diskussion, ob der Rückgang des Ölverbrauchs eher durch die steigende 

Attraktivität alternativer Energieträger und Energietechnologien getrieben oder aber durch 
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den Mangel an fossilen Rohstoffen erzwungen wird, ist deshalb bedeutsam, da die 

Auswirkungen unterschiedlich sind: 

• Ein „freiwilliger“ Rückgang der Nachfrage nach fossilen Energieträgern (Peak of 

Demand) würde dadurch getrieben, dass alternative Angebote attraktivere 

Eigenschaften hätten. Dieser Übergang würde vermutlich von einem Überangebot 

fossiler Energieträger und tendenziell sinkenden Preisen geprägt. Ein gleitender 

Übergang in eine postfossile Welt ist wahrscheinlich.  

• Ein erzwungener Rückgang der Nachfrage durch sinkendes Angebot fossiler 

Energieträger (Peak of Supply) würde eher durch einen Angebotsmangel getrieben. 

Dieser Übergang wird vermutlich durch tendenziell steigende Preise und von 

Verwerfungen mit allen möglichen wirtschaftlichen, politischen und gesellschaftlichen 

Konsequenzen geprägt sein – es wäre ein unharmonischer Übergang, dessen 

Auswirkungen bis hin zum Zusammenbruch der kulturellen und gesellschaftlichen 

Grundstrukturen denkbar und möglich erscheinen. 

Der reale Übergang wird sicher beide Aspekte beinhalten, wiewohl die treibende Kraft den 

künftigen Spielraum prägen wird. 

Dass auch extreme Verwerfungen beileibe keine nur theoretische Möglichkeit bilden, zeigt 

der Blick zurück mit der Frage nach den Ursachen des Untergangs historisch bedeutender 

Kulturen (Diamond 2002, Tainter 1998). Auch wenn im Detail jeweils unterschiedliche 

Gründe in verschiedenen Kombinationen zu deren Niedergang führten, so lassen sich doch 

drei wichtige Aspekte identifizieren, die teils alleine oder in Kombination miteinander oder mit 

zusätzlichen Faktoren wirkten: 

• Der Grad der Komplexität der inneren Strukturen einer Gesellschaft nimmt im Laufe 

der Zeit zu. Die steigende Komplexität aber geht mit steigendem Aufwand einher. In 

der Regel steigt dieser Aufwand überproportional zum gesellschaftlichen Vorteil, 

solange bis der marginale Nutzen verschwindet. Wenn aber der Aufwand den Nutzen 

überwiegt, verliert eine dennoch steigende Komplexität gesellschaftlicher Strukturen 

ihren Vorteil und die Strukturen beginnen zu verfallen. 

• Viele historisch bedeutende Kulturen erreichten nach einer Wachstumsphase ihre 

Blütezeit, bevor sie dann teilweise abrupt zusammenbrachen. In vielen – nicht allen – 

Fällen kann man die Übernutzung der verfügbaren Ressourcen identifizieren, die 

letztlich in ihrer Ergiebigkeit nachließen und den steigenden Bedürfnissen keine 

ausreichende Basis mehr boten: Angefangen bei Mesopotamien, dessen intensive 

Landwirtschaft mit künstlichen Bewässerungskanälen letztlich zu einer Versalzung 

der Ackerböden und dem Rückgang der Flächenerträge führte, über Rom, dessen 

schneller Aufstieg und Reichtum auf die Ausweitung der Fläche und den sich dadurch 

angeeigneten Ressourcen zurückgeführt werden kann, bis hin zu den berühmt 
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gewordenen Osterinseln, deren abgeschiedene Lage sehr schnell die 

Ressourcengrenzen sichtbar werden ließ (Tainter 1998, Brander et Taylor 1998, 

Diamond 2002). 

• Die Analyse dieser abrupten Zusammenbrüche deutet bereits sehr früh auf den von 

Sozioökonomen als „Sunken Cost“-Effekt (Janssen et Scheffer 2004) oder in 

Anspielung auf ein zeitgeschichtliches Beispiel als „Concorde Fallacy“  Arkes et 

Ayton 1999) bezeichneten Aspekt: Oft scheint sich eine kritische Situation erst 

dadurch zur Katastrophe aufgeschaukelt zu haben, dass die notwendigen 

Anpassungsreaktionen – die sehr wohl bekannt waren – unterblieben oder bei 

Ignorierung der Zeitkonstanten viel zu spät begonnen wurden. So lässt sich z.B. in 

mathematischer Modellierung nachvollziehen, warum die Anazazi-Indianer 

periodischen Klimaschwankungen mit Anpassungsreaktionen durch Verlagerung des 

Stammesgebietes bis zu dem Punkt folgten, als sie sachlichen Reichtum in Form von 

Gebäuden und Tempeln angehäuft hatten. Damit verzögerten sie notwendige 

Adaptionsreaktionen bis zum dann unvermeidlichen Kollaps (Janssen et Scheffer 

2004). 

Die Reduktion des Grenznutzens kann in dem stetig geringer werdenden EROI oder „Energy 

Return On Investment“ oder EROEI („Energy Return On Energy Invested“) speziell auch für 

die Bereitstellung fossiler Energieträger nachvollzogen werden (Hall 1986, Hall et al. 2009). 

Dies wird am Beispiel der Ölförderung von Dänemark gezeigt. 

Oft genug scheint aber der „Sunken Cost“–Effekt einen an sich gleitend möglichen Übergang 

in einen abrupten Übergang getrieben zu haben. Dem Einfluss der Beharrungskräfte eines 

etablierten Systems kommt dabei eine große Rolle zu. Gerade in der Energie- und 

Klimafrage bildet die Trägheit der etablierten Systeme die größte Herausforderung, den 

notwendigen Strukturwandel zeitgerecht und sozial verträglich zu vollziehen. 

Im ersten Kapitel werden in aller Kürze der Aufstieg und die Bedeutung des Erdöls 

nachvollzogen. Der innere Zusammenhang mit der wirtschaftlichen und gesellschaftlichen 

Entwicklung wird in weiteren Teilberichten dieses Projekts „Save our Surface“ aufgegriffen 

und vertieft. 

Die beiden folgenden Kapitel befassen sich mit der Analyse der Bedeutung fossiler 

Energieressourcen und mineralischer Ressourcen als Basis von Düngemitteln. 

Es ist der Anspruch dieses Beitrags, die unterschiedlichen Sichtweisen zur künftigen 

Bedeutung von Erdöl, Erdgas und Kohle nachvollziehbar darzustellen und deutlich zu 

machen, warum die weltweite Erdölförderung mit großer Sicherheit ihren Höhepunkt erreicht 

oder sogar bereits überschritten hat. Aus der Analyse von grundsätzlichen empirisch 

belegbaren Mustern des Findens und Förderns von Erdöl wird die wahrscheinliche 

Entwicklung über die kommenden Jahrzehnte abgeleitet. 
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Diese Analyse schließt mit einer kurzen Zusammenfassung der aktuellen Diskussion. 

Auch die Energieträger Erdgas und Kohle werden anhand empirisch belegter historischer 

Fördermuster eingehender untersucht, wobei bei Erdgas eine Beschränkung auf die 

europäische Situation erfolgt. Es wird deutlich gemacht, warum weder Erdgas noch Kohle 

das Potenzial haben, schwindende Erdölversorgung nahtlos zu ersetzen und einen 

gleitenden Übergang zu neuen Energieträgern ohne starke Versorgungseinschränkungen zu 

ermöglichen. 

Die wachsende Weltbevölkerung, insbesondere aber die zunehmende Verstädterung 

erforderten eine immer zentralere, leistungsfähigere Nahrungsmittelversorgung. Dies 

implizierte in der Vergangenheit sowohl stetig steigenden Einsatz künstlicher Düngemittel – 

insbesondere auf Stickstoff, Phosphor und Kalium basierend – als auch höheren 

Energieverbrauch für die längeren Transportwege und Lagerungszeiten sowie 

Verarbeitungsschritte. Neben der dadurch gestiegenen energetischen Abhängigkeit der 

Landwirtschaft von fossilen Energieträgern ist die stoffliche Abhängigkeit von den 

Schlüsselsubstanzen Phosphor und Kalium wesentlich. Insbesondere Phosphor ist für alle 

Lebewesen lebensnotwendig. In Europa wird Phosphor fast vollständig eingeführt.  

Es wird untersucht, wie groß diese Abhängigkeit ist, von welchen Ländern sie primär geprägt 

ist und wie sie sich vermutlich in den kommenden Jahrzehnten entwickeln wird. 

Die große Verbreitung von Kalium in natürlichen Salzen diversifiziert die möglichen 

Bezugsquellen und reduziert das Endlichkeitsproblem vermutlich noch für viele Jahrzehnte, 

wenn nicht Jahrhunderte. Auch hier werden die regionale Abhängigkeit und deren potenzielle 

Verschiebung über die kommenden Jahrzehnte untersucht. Vermutlich wird sich das 

Endlichkeitsproblem in diesem Bereich eher durch die Nebenwirkungen der Gewinnung und 

Anwendung zeigen: Eine „Überdüngung“ mit Salzen reduziert die Fertilität des Bodens 

nachhaltig mit der Konsequenz rückläufiger Erträge. 
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3 Abriss der Energiegeschichte mit Fokus Erdöl 
Ausgehend von den frühen Jäger- und Sammlerkulturen, die Fremdenergie zur 

Nahrungsaufnahme und in Feuerstätten nutzten, setzte ein großer Fortschritt durch die 

Erweiterung der energetischen Nutzungsmöglichkeiten zunächst in einfachen Agrarkulturen 

(slash and burn-agriculture), dann in frühen Hochkulturen (insbesondere Rom) und vor allem 

seit dem Ende des ersten Jahrtausends nach Christus in der optimierten mitteleuropäischen 

Dreifelderwirtschaft durch die Nutzbarmachung von tierischer Arbeitskraft ein. 

Damit wurden Grund und Boden die wesentlichen Ressourcen für alle menschlichen 

Aktivitäten. Das Spektrum der verfügbaren Energieflüsse ist in Abbildung 1 skizziert. Wind 

und Wasser wurden bereits im römischen Reich zur Verrichtung mechanischer Arbeit 

erfolgreich genutzt (Cech 2010). 

Gespeicherte Sonnenenergie wurde vor allem zur Bereitstellung von Nahrung für Tier 

(Zugtiere) und Mensch sowie als Feuerholz genutzt. Hier bestand bereits früh die stoffliche 

Konkurrenznutzung der Landfläche zwischen Nahrungsmittelanbau, Tierfutter oder 

Aufforstung zur stofflichen oder energetischen Nutzung. Direkte Solarstrahlung wurde vor 

allem zum Trocknen benutzt. 

 

Abbildung 1: Einfaches Energieflussdiagramm zur Darstellung der energetischen Grundstukturen von 
Agrargesellschaften (nach Sieferle et al. 2006) 

Die einzige Möglichkeit zur Energiespeicherung bestand im Aufforsten von Wäldern und in 

geringem Maß im Aufstauen von Gewässern. Die möglichen Energieumsätze waren 

Wind/Wasser

Mechanische Arbeit Wärme

Solar-
thermie

Photosynthese

Weide Feld Wald

Mechanische Arbeit

Tier Mensch Holz

Grundstrukturen der Energieversorgung in der Agrargesellschaft

Energiemangelgesellschaft: 
Fläche und Naturrhythmen bestimmen Energieverfügbarkeit
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bescheiden. Vor allem aber hingen sie von den täglich und saisonal schwankenden 

klimatologischen Bedingungen ab. 

Demgemäß war die Gesellschaft fast vollständig von äußeren kurz- und mittelfristigen 

Veränderungen abhängig. Damit waren agrarische Gesellschaften meistens 

Energiemangelgesellschaften. Fortschritte oder Wachstum fanden nur sehr zögerlich statt 

und waren immer von Rückschlägen bedroht. Andererseits erzwang die begrenzte 

Ressource Land mit über die Jahre sich verschlechternden Ackerböden durch Erosion und 

Überanspruchung ständig zu Innovationen, um dieses Defizit zu kompensieren. 

Fossile Energieträger wurden bereits im Altertum genutzt, so z.B. in China, in Griechenland 

oder am Kaspischen Meer. Bereits lange vor der beginnenden Industrialisierung waren in 

Großbritannien Kohleflöze bekannt und wurden ausgebeutet. Aber sie spielten keine große 

Rolle. Es war ein bescheidenes lineares Wachstum des Verbrauchs gegeben. Demnach 

führte der zunehmende Kohleverbrauch der Haushalte in England zu einer Erschöpfung der 

einfach erschließbaren oberflächennahen Kohleflöze. Die Kohlegruben mussten vertieft 

werden. Und je tiefer die Gruben wurden, desto mehr wurde das eindringende Wasser zum 

Problem. Der Grundwasserspiegel musste mit Wasserpumpen künstlich abgesenkt werden. 

Diese Pumpen waren seit dem Altertum bekannt und arbeiteten mit extrem niedrigem 

Wirkungsgrad.  

Technische Voraussetzung der sich selbst verstärkenden Wachstumsspirale der 

Energieproduktion waren dann mehrere parallele Entwicklungen in England (Horn van 

Nispen 1999):  

• Im Jahr 1698 erhielt Thomas Savary das erste Patent auf eine Dampfpumpe. 

Zunächst lag der Wirkungsgrad weit unter einem Prozent und die Pumpen waren 

sehr teuer. Doch der große Vorteil lag in der konstanten, von Wasserständen 

unabhängigen Förderrate. Entscheidend für den Erfolg waren dann mehrere 

Verbesserungen, die 1782 in James Watts Erfindung, den Kolben von Ober- und 

Unterseite im Wechsel anzutreiben, mündeten. Dadurch wurden Wirkungsgrad und 

Leistung wesentlich verbessert und die Verbreitung der Dampfpumpe beschleunigt. 

• Die Eisenproduktion musste notgedrungen die Energiequelle wechseln. Aufgrund von 

Holzmangel musste Steinkohle zum Betrieb der Meiler genutzt werden. Aber erst mit 

der Koksherstellung aus Kohle (1709 Abraham Darby) wurde diese für die 

Eisenproduktion brauchbar. Zusätzlich konnte man den notwendigen Luftstrom erst 

mit der neu entwickelten Dampfpumpe deutlich erhöhen. Dadurch wurde die Qualität 

der Stahlerzeugung verbessert und für neue Anwendungen brauchbar. 

• Um 1825 wurde nach mehreren Entwicklungen im Experimentierstadium die erste 

Eisenbahnlinie zwischen den Kohleminen von Darlington und dem Hafen von 
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Stockton mit 90 Tonnen Transportkapazität in Betrieb genommen. Die verbesserte 

Stahlqualität erlaubte den raschen Ausbau des Eisenbahnnetzes. 

Diese drei Entwicklungen führten zu wechselseitiger Verbesserung und positiver 

Rückkopplung im Kohleabbau, was  schematisch in Abbildung 2 skizziert ist. Die wesentliche 

Basisinnovation allerdings war die Dampfpumpe bzw. die Weiterentwicklung zur 

Dampfmaschine (Newcomen 1712). Diese erlaubte erstmals die Umwandlung von einer 

Energieform (Wärme) in die andere (mechanische Arbeit). Vor dieser technisch begründeten 

Erkenntnis wurde kein Zusammenhang zwischen den unterschiedlichen Energieformen 

gesehen, wie bis heute die unterschiedlichen Maße für Wärme (Kalorie) und Arbeit 

(Pferdestärke) verdeutlichen. 

 

 Abbildung 2: Prinzip der positiven Rückkopplung als Auslöser exponenziellen Energieverbrauchswachstums  

Die hohe Energiedichte der Kohle und die Unabhängigkeit von der saisonalen und 

flächenintensiven Biomassenutzung waren ausschlaggebend für die energetische 

Möglichkeit industriellen Wachstums. Doch bereits damals wurden Verknappungsaspekte 

thematisiert. Es ist das Verdienst des englischen Ökonomen William S. Jevons, am Beispiel 

der Entwicklung von Dampfmaschine und Kohleeinsatz eine Rückkopplung erkannt zu 

haben, die als „Jevons-Paradoxon“ bekannt wurde und erstmals einen „rebound effect“ 

identifizierte (Jevons 1866): Die stetige Verbesserung der Effizienz der Dampfmaschine 

führte zu immer neuen Anwendungsmöglichkeiten und machte damit den in Summe rasch 

steigenden Kohleverbrauch möglich. Steigende Effizienz führt also erst zusammen mit 

Suffizienz zu einem Einspareffekt – Effizienz alleine ist in der Regel Voraussetzung für 

Fossile 
Energiespeicher

(chemische Energie)

Wasser

Mechanische Arbeit Wärme

+

Positive Rückkopplung 
= exponenzielles Wachstum

Die Dynamik der industriellen Energienutzung

Hohe Energiedichte und 
Hohe Leistungsfähigkeit: 
=> Beschleunigung
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steigenden Verbrauch. Auch heute kann man dies am Beispiel der immer leistungsfähigeren 

Stromspeicherung und Nutzung sehen, die erst viele neue, energieintensive Anwendungen 

vom mobilen Telefon bis zum Kleincomputer ermöglichten. 

Bereits um 1912 erreichte die Kohleförderung in Großbritannien mit fast 300 Mio. Tonnen 

Jahresförderung ihr geologisch bedingtes Fördermaximum. Heute liegt sie um mehr als den 

Faktor 30 niedriger (Hoek et al., 2010). 

In der Mitte des 19. Jahrhunderts wurden innerhalb weniger Jahre erste 

Kohlenwasserstoffvorkommen in Aserbaidschan, Europa und USA entdeckt und kommerziell 

verwertet. Am bekanntesten wurden die Anfänge der Ölförderung in Baku/Aserbaidschan am 

Kaspischen Meer (1848) – die Brüder Nobel verdienten dort durch die Raffination und den 

Export von Erdöl rasch ein Vermögen – und in Pennsylvania/USA, wo Oberst Edwin L. Drake 

1859 mit einer Bohrung erfolgreich war. In beiden Regionen lösten die Ölfunde einen Boom 

aus. Zunächst suchten die Ölgesellschaften in der näheren Umgebung und im eigenen Land 

nach Erdöl. Später wurde die Suche auf neue Regionen ausgedehnt. 

Anfangs diente Erdöl in den USA vor allem als Kerosin zur Beleuchtung, das bis dahin aus 

Walfischfett oder Kohle gewonnen worden war.  

Weitere für die erdölbasierte Industrialisierung wichtige Basisinnovationen bestanden in der 

Entdeckung und Nutzbarmachung der Elektrizität. Faraday schuf mit der Erfindung des 

Elektromotors (1821) und des Generators (1831) die Grundlagen. Damit ist das 

Energieversorgungssystem der Industriegesellschaft im technischen Kern bereits vollständig 

umrissen. Auf die wesentlichen energetischen Aspekte reduziert ist der Energiefluss in 

Abbildung 3 dargestellt. 
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Abbildung 3: Energieflussdiagramm zur Darstellung der Grundstuktur der Energieversorgung im industriellen Zeitalter 

Die wesentlichen Grundpfeiler bilden: 

• Nutzung fossiler Energieträger als Energiespeicher mit höchster Energiedichte. 

Dadurch wird die zeitliche und räumliche Entkopplung von Erzeugung und Nachfrage 

möglich. Dies bildet die Basis für die Attraktivität der neuen Verkehrsmittel Eisenbahn 

und später Kraftfahrzeug und Flugzeug. 

• Die Entdeckung und Nutzung des Stroms eröffnet die räumliche Entkopplung von 

Energieversorgung und Anwendung. 

• Umwandlung der unterschiedlichen Endenergieformen in jede beliebige Energieform. 

Nur die direkte Umwandlung von Wärme in Elektrizität ist zwar darstellbar, spielt aber 

keine bedeutende Rolle. Auch heute noch wird weltweit der erzeugte Strom vor allem 

über den Umweg der mechanischen Energie aus Wärme erzeugt (über 80%). Der 

Rest wird aus Wasserkraft (rund 18%) und zunehmend Wind und Solarenergie 

gewonnen. Hier deutet sich bereits die wichtigste Basisinnovation der postfossilen 

Energieversorgung an: die direkte Umwandlung von Sonnenenergie in Strom. Diese 

wurde 1839 erstmals beobachtet und im Jahr 1905 von Einstein theoretisch erklärt1. 

                                                

1 Einstein erhielt den Nobelpreis im Jahr 1921 für die theoretische Erklärung des fotovoltaischen Effektes im Jahr 

1905 
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Erst jetzt findet sich jedoch das geeignete Umfeld für die breite technische 

Anwendung. 

Mit diesem technologischen Gerüst wurde die weitere Entwicklung unabhängig von 

Naturrhythmen. Damit aber stellte sich ein vollkommen neues Verhältnis zur und Verständnis 

der Natur ein. Das folgende Entwicklungstempo mit all seinen Licht- und Schattenseiten 

wäre ohne die Plünderung der „Schatzkammer“ fossiler Energievorräte und die ihren 

Eigenschaften entsprechenden Basiserfindungen nicht möglich gewesen.  

Die folgende kurze Darstellung der Geschichte des Ölförderns stützt sich vor allem auf 

Campbell et al. (2002) und Yergin (1991). Anfang des 20. Jahrhunderts wurde Texas zum 

Zentrum der rasch wachsenden Ölindustrie. Doch bereits 1930 waren Texas und die 

anderen Staaten der USA soweit erforscht, dass die Neufunde geringer wurden. In den USA 

folgte dem Maximum der Funde von Erdöl 40 Jahre später das Maximum der Förderung. 

Seit 1971 geht die Erdölförderung stetig zurück und liegt heute auf dem Niveau der 1930er 

Jahre. 

Nachlassende Funde zwangen die Ölfirmen in neue Regionen: 1949 wurde die erste 

Offshore-Plattform gebaut. Sie diente der Ölsuche im flachen Gewässer des Golfs von 

Mexiko vor der Küste von Texas und Lousiana und markiert den Beginn der Ölsuche im 

Offhore-Bereich. Gut 10 Jahre später wurde Alaska exploriert, 1969 entdeckte man dort mit 

Prudhoe Bay das größte Ölfeld der USA. Ende der 1970er Jahre dehnte sich die Suche dann 

in den tiefen Teil des Golfs von Mexiko aus. 

Unabhängig dazu erlebte Aserbaidschan einen frühen Aufschwung. Um das Jahr 1900 stieg 

es mit einem Anteil von 40% am Weltölhandel zum zweiten bedeutenden Zentrum auf. 

Diesem frühen Aufbruch folgten zwei abrupte Einbrüche: Nach der bolschewistischen 

Revolution brach die Ölförderung weitgehend zusammen, bis schließlich der Zweite 

Weltkrieg die Förderung dort ganz beendete: Aus Angst vor einer deutschen Invasion 

wurden die Ölanlagen dort abgebaut und zwischen Wolga und Ural wieder aufgebaut. Ab 

etwa 1950 wurde die Gegend um Orenburg zum Zentrum der russischen Öl- und 

Gasindustrie. Nach Erschöpfung der dort vorhandenen Ressourcen wanderte sie den 

Neufunden folgend immer weiter nach Norden und Osten. Aserbaidschans Ölindustrie 

erholte sich erst wieder in den späten 1980er Jahren, als die Suche nach Erdöl mit neuen 

Technologien und neuem Kapital auf das Kaspische Meer ausgedehnt wurde. 

Die texanischen Ölfirmen weiteten ihre Aktivitäten sehr früh nach Mexiko aus, wo man 

bereits 1904 ein großes Ölfeld entdeckte. 1916 war Mexiko das zweitgrößte Ölförderland, 

1938 wurde die Ölindustrie verstaatlicht und in der Firma Petroleos Mexicana (Pemex) 

gebündelt. Seit 1914 lag auch Venezuela im Ölrausch. Zunächst wurden europäische Firmen 

vor amerikanischen bevorzugt. Das venezolanische Öl war billig – teilweise billiger als 

texanisches Erdöl – und bereits 1928 wurde Venezuela zum weltgrößten Exportland. Den 
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Preisunterschied konnte die amerikanische Industrie lange durch die Ausweitung der 

mexikanischen Ölförderung ausgleichen. Dafür war es notwendig, dass die mexikanische 

Ölförderung weitgehend unter der Kontrolle amerikanischer Interessen war, um diese mit der 

texanischen Ölförderung zu koordinieren. 

Doch immer wieder kam es zu Preiszusammenbrüchen, da die vielen unabhängigen Akteure 

in Texas sich nicht an Absprachen hielten und ihre Förderung ausweiteten. Diese Probleme 

führten zur Kartellbildung innerhalb der Texas Railroad Commission (RRC). Die Kommission 

selbst war bereits einige Zeit vorher gegründet worden, um den Transport des geförderten 

Öls sicherzustellen. Die RRC regulierte auf den texanischen Feldern die Förderrate teilweise 

mit Waffengewalt. Später bildete sie das Vorbild zur Gründung der OPEC. 

Doch immer wieder wurden die Förderquoten missachtet. Dies zeigte sich in irregulären 

Preiszusammenbrüchen. Nicht zuletzt deshalb wurde viel Aufwand betrieben, zugleich mit 

der Ausweitung der Förderung auch neue Anwendungen für Erdöl zu propagieren und damit 

den Absatz sicherzustellen. 

Der Durchbruch der Ölanwendung kam unzweifelhaft durch die Automatisierung der noch 

jungen Automobilindustrie. Henry Ford führte 1914 die Fließbandproduktion ein und konnte 

billiger als andere und in wesentlich größerer Stückzahl die berühmt gewordene „Tin Lizzie“ 

fertigen. Damit wurde der Grundstein für rasch steigenden Ölverbrauch gelegt.  

In Brasilien begann die Ölsuche in den 1940er Jahren. Doch große Erfolge blieben aus, die 

Suche musste früh in den Flachwasserbereich vor der Küste ausgedehnt werden. Auch das 

blieb erfolglos. Aus der Notlage heraus forcierte die Staatsfirma Petrobras die Tiefsee-

Exploration und wurde führend auf diesem Gebiet. Heute noch ist das tiefe Meer vor 

Brasilien eine der wichtigsten Regionen, wo noch für einige Jahre auf eine Förderausweitung 

gehofft werden kann.  

Europa nutzte vor allem seine Kolonien zur Erschließung von Ölvorkommen. Bereits 1890 

wurde das Unternehmen Shell zum Zweck der Ölsuche auf Sumatra gegründet. Indonesien 

ist damit eine der ältesten Ölförderregionen.  

Eher per Zufall entdeckten 1903 deutsche Ingenieure bei Vermessungsarbeiten erstmals 

Erdöl im Irak. Die drei größten Felder wurden 1927, 1946 und zuletzt 1967 entdeckt, sie 

beinhalten bis heute mehr als die Hälfte aller Ölfunde im Irak. Der Zufallsfund im Jahr 1903 

löste Interesse auch in den benachbarten Regionen aus. Doch relativ spät erst wurden dort 

die beiden weltgrößten Ölfelder (1938 in Kuweit und 1948 in Saudi Arabien) entdeckt. Diese 

beinhalten etwa 6-7% allen Erdöls, das bis heute in mittlerweile mehr als 50.000 Ölfeldern 

gefunden wurde. 

In China wurde die Suche nach Erdöl 1950 begonnen. Im Jahr 1959 wurde das größte Feld, 

Daqing, entdeckt, das bis vor wenigen Jahren mehr als die Hälfte zur chinesischen 
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Erdölförderung beitrug. Inzwischen kann auch mit mehr als 60.000 Fördersonden der 

Rückgang der Förderung in Daqing nicht mehr aufgehalten werden. 

Frankreich begann nach dem Zweiten Weltkrieg mit der Ölsuche in seinen Kolonien in Afrika. 

Als eine der letzten Regionen wurde die Ölsuche in Europa in der Nordsee begonnen. Bis 

heute stellt sie mit etwa 60 Mrd. Fass Öl die größte in den vergangenen 50 Jahren neu 

entdeckte und erschlossene Förderregion dar. 

Die hohe Energiedichte von Erdöl machte es attraktiv für mobile Anwendungen. 

Großbritannien erkannte schnell die Vorteile für Kriegsschiffe, da die reduzierte 

Rauchentwicklung Schiffe länger am Horizont „unsichtbar“ ließ. Zur Versorgung der 

britischen Marine beteiligte sich 1914 die Regierung an der Anglo-Persian Oil Company, 

deren Nachfolger später British Petroleum wurde. Die Aktivitäten waren zunächst auf Persien 

bzw. das heutige Gebiet des Iran fokussiert. Sie bildeten den Auftakt der Ölfunde im 

Mittleren Osten. 

Die modernen Anwendungen zur Beschleunigung und Erweiterung des Straßenverkehrs, vor 

allem aber des Luftverkehrs wären ohne Erdöl kaum denkbar gewesen. Der Ölverbrauch 

zwischen 1920 und 1970 stieg hauptsächlich aus diesem Grund im Mittel um fast 7% pro 

Jahr. 

Eine abrupte Unterbrechung dieses Booms brachte die Ölpreiskrise 1973. Möglich wurden 

deren starke Auswirkungen, weil 1970 die USA als größtes Erdölförderland das 

Fördermaximum erreichten. Die Texas Railroad Commission, die bis dahin die Förderung in 

Texas kontrollierte, ermunterte ab diesem Zeitpunkt erstmals in ihrer Geschichte dazu, bis an 

die Kapazitätsgrenze Erdöl zu fördern. Damit verlor sie ihre Bedeutung als Kartellbehörde 

und die Abhängigkeit der USA von ausländischer Förderung wuchs. 

Das Erreichen des amerikanischen Fördermaximums markierte in der Tat einen globalen 

Wendepunkt. Denn auch nachdem die Ölpreiskrisen der 1970er Jahre überwunden waren, 

stieg die weltweite Ölförderung mit 1-2% pro Jahr wesentlich langsamer als vorher. Denn ein 

Teil der neuen Kapazität musste zunächst den Förderrückgang der USA ausgleichen, bevor 

ein Nettozuwachs möglich wurde. Man mag darüber spekulieren, ob das erwachende 

Umweltbewusstsein oder die Kapazitätsbegrenzungen eines schwieriger werdenden 

Förderumfeldes hierzu mehr beigetragen haben. Tatsächlich aber ging beides zeitgleich 

einher. 

Der Ölpreissprung in den 1970er Jahren erst machte die Förderung teuren Erdöls in Alaska 

oder der Nordsee rentabel – bekannt waren die Vorräte bereits wesentlich länger. Als 1985 

der Ölpeis wieder einbrach, wurde die OPEC von der westlichen Presse – vielleicht voreilig – 

als „zahnloser Tiger“ verhöhnt (Suntum 2005).  
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Die Geschichte der Erdölsuche und -förderung kann man folglich in kurzen Worten mit einem 

Weg, der „vom Einfachen zum Schwierigen“ führt, charakterisieren. Dieser Aspekt zieht sich 

wie ein roter Faden durch die gesamte Entwicklung und wird letztlich auch den Zeitpunkt der 

maximalen Verfügbarkeit bestimmen. 
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4 Analyse der Fossilen Energiereserven 

4.1 Erdöl 

4.1.1 Die aktuelle Diskussion 

Im Jahr 2000 begannen die Ölpreise nach einer längeren stabilen Niedrigpreisphase 

erstmals seit langem zu steigen. Bereits einige Jahre vorher wurde dies vom britischen 

Geologen Colin Campbell erwartet. Er hatte aus der Analyse der Statistiken des Findens und 

Förderns von Erdöl geschlossen, dass zwischen 2000 und 2010 das weltweite 

Fördermaximum eintreten werde – mit entsprechenden ökonomischen Konsequenzen. Der 

genaue Zeitpunkt werde von den tatsächlichen Fördermöglichkeiten der OPEC-Staaten im 

Mittleren Osten abhängen, deren Reservezahlen nicht hinreichend genau bekannt seien 

(Campbell et Laherrere 1995). 

Im Winter des Jahres 2000 zogen die Ölpreise erstmals auf knapp 30 USD/Fass an. Der 

amerikanische Energieminister Richardson reiste überstürzt nach Saudi Arabien. Als im 

November der Preis auf 35 USD/Fass anstieg, appellierte er an die OPEC, die Förderquoten 

zu erhöhen, da ein Preis von 30 USD/Fass unvertretbar sei, wohingegen er 20-25 USD/Fass 

als angemessen bezeichnete (Handelsblatt 2000). 

Als Reaktion verkündete im selben Jahr die OPEC ein Preisband für den Ölpreis von 22-28 

USD/Fass. Falle der Ölpreis mehr als 20 Tage nach oben oder unten aus dem Rahmen, 

dann werde die Fördermenge automatisch angepasst. Damit werde ein stabiler Ölpreis 

garantiert. Im Jahr 2003 lag der Ölpreis allerdings fast ständig über 30 USD/Fass. Doch 

anstatt die Förderung zu erhöhen, öffneten die OPEC-Staaten den „automatischen 

Preisbandmechanismus“ nach oben: „Ein fairer Preis läge zwischen 28-30$“, wurde der 

kuweitische Ölminister zitiert (SZ 2004). Man feilschte noch mehrmals hin und her, im 

Endeffekt hat dieser Preisbandmechanismus nie funktioniert. Im November 2008 

bezeichnete der saudische König Abdullah dann 75 USD/Fass als einen gerechten Ölpreis 

(FN 2008). 

Streiks in Nigeria, Venezuela, Sturmwarnungen (Handelsblatt 2003), oder, wenn kein 

anderes Argument mehr einfiel, Spekulanten (Spiegel 2007) – alles wurde zur Begründung 

für steigende Ölpreise zugelassen, nur freilich nicht das Endlichkeitsargument. Bereits 2004, 

bei einem Ölpreis von 40 USD/Fass, argumentierte der Chefökonom der Deutschen Bank: 

„Der hohe Ölpreis ist eines der großen Risiken für die Weltwirtschaft“, und der Ölpreis liege 

nun schon seit zwei Jahren auf einem Niveau, „das durch Fundamentaldaten nicht 

gerechtfertigt werden kann“ (Handelsblatt 2004). 

Und doch ist der geologisch-technische Aspekt der Erdölförderung die einzige plausible und 

zudem auch naheliegendste Erklärung für die Kapriolen an den Ölmärkten seit Beginn 
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dieses Jahrzehnts (siehe Abbildung 4), die nicht mit kurzfristig ständig wechselnden 

Begründungen der realen Entwicklung hinterherhinkt, sondern konsistent und 

vorausschauend vorgebracht wurde.  

Im Sommer 2008 kletterte der Ölpreis kurz auf über 140 USD/Fass. Doch diesmal wurden in 

der Presse auch andere Stimmen laut: Der Höhepunkt der Ölförderung ist überschritten, 

Spekulanten sind keine Preistreiber – ist erstmals sogar vom Kieler Weltwirtschaftsinstitut zu 

hören (Tagesschau 2008).  

Kurz darauf brach der Ölpreis aus den bekannten Gründen auf unter 50 USD/Fass ein, die 

Wirtschaftskrise reduzierte die Nachfrage mit entsprechender Preisreaktion. 

 

Abbildung 4: Entwicklung des Ölpreises seit 1960 

In den letzten Jahren hat sich in der Öffentlichkeit die Diskussion um Peak Oil zugespitzt. 

Mitglieder der ASPO (Association for the Study of Peak Oil and Gas, siehe 

http://www.peakoil.net oder http://www.energiekrise.de) – zu denen auch der Autor gehört – 

sehen das Fördermaximum erreicht, wiewohl noch etwas unklar ist, wie schnell die 

Förderung nach ihrem jahrzehntelangem Anstieg wieder zurückgehen wird.  

Erdöl gebe es genügend, das sei nicht das Problem, verkündete die Internationale 

Energieagentur lange genug. Allerdings werde dessen Erschließung so teuer werden, dass 

die Staaten möglicherweise dafür nötige Investitionen nicht aufbringen würden. Dann 

wiederum wird der mangelnde Zugang der westlichen Ölfirmen zu den großen Ressourcen 

der Staatsfirmen in Anschlag gebracht. Fast jährlich werden solcherart wechselnde Gründe 
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benannt, warum es zwar jetzt Probleme gäbe, diese aber nicht grundsätzlicher Art wären 

(WEO 2006, 2007, 2008, 2009). 

Doch seit kurzem wandelt sich die Argumentation: Vertreter von CERA (Cambridge Energy 

Research Associates) (Yergin 2009), der Ölfirmen (Macalister et Hayward 2010) oder der 

Internationalen Energieagentur (Reuters 2010) wechseln fast unisono ihre Sprechweise. Die 

Nachfrage nach Erdölproduktion habe ihr Maximum zumindest in den Industriestaaten 

erreicht, der Verbrauch werde in den kommenden Jahren zurückgehen. Insbesondere auf 

die Sichtweise der IEA wird später noch eingegangen. 

Tatsächlich ist in den letzten Monaten das Thema in der öffentlichen Diskussion in den 

Hintergrund gerückt. Die Aufmerksamkeit ist auf die Überwindung der Wirtschaftskrise 

fokussiert. Doch der Mechanismus der geologischen Lagerstättenentleerung wirkt weiter, 

auch wenn nicht darüber gesprochen wird. Mit jedem entnommenen Fass Erdöl sinkt der 

Lagerstättendruck, die Fördersituation wird stetig schwieriger. 

Im Folgenden werden die beiden Sichtweisen gegenübergestellt, die entweder ein großes 

oder kein Problem der Ölversorgung sehen. Insbesondere wird eine Methode zur Analyse 

der Fördersituation erklärt und wie die Extrapolation der Daten darauf schließen lässt, dass 

die Welt vermutlich das Fördermaximum erreicht oder – wie auch der Autor vermutet – 

bereits überschritten hat. 

4.1.2 Beschreibung der Analysemethode 

Für das einfachste Modell zur Analyse des Förderprofils einer begrenzten Ressource bildet 

die logistische Wachstumskurve die Basis: 

dP/dt = c . (1 – P/R) . P 

Hierbei bedeutet P die kumulative Fördermenge von Erdöl, dP/dt die jährliche Förderrate und 

R die insgesamt verfügbare Menge an Erdöl. Der Parameter c beschreibt die anfängliche 

(exponenzielle) Wachstumsrate. 

Dieses Wachstumsmodell wird oft zur Beschreibung von Wachstumsvorgängen in 

biologischem, technischem oder sozialem Zusammenhang benutzt. Vor fast 30 Jahren 

zeigte der Ökonom Cesare Marcchetti an vielen Beispielen, wie erstaunlich oft die 

Ausbreitung technischer Innovationen oder Infrastrukturen diesem einfachen Gesetz folgt 

(Marcchetti 1986). Allerdings sollte man sich hüten, anhand dieses Modells Detailaussagen 

zu erhalten, wie dies Marcchetti damals versuchte.  

Bereits 1956 hatte der US-amerikanische Geologe M. King Hubbert das Modell benutzt, um 

aus den historischen Ölfunden in den USA und der Förderrate abzuschätzen, dass um das 

Jahr 1970 der Höhepunkt der Ölförderung in den USA erreicht werde. Von seinem 
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damaligen Arbeitgeber Shell ungehört und in der petrogeologischen Öffentlichkeit oft 

verlacht, hat er tatsächlich genau Recht behalten. 

Eine einfache Linearisierung der Gleichung durch Umformung zu 

(dP/dt)/P = c . (1 – P/R ) 

führt zu einer Geraden. Trägt man die bekannten historischen Förderangaben graphisch als 

Anteil der kumuliert geförderten Ölmenge gegen die kumuliert geförderte Ölmenge auf, so 

liegen die historischen Angaben idealerweise auf einer Geraden. Deren Extrapolation mit P = 

0 ergibt die anfängliche exponenzielle Wachstumsrate (c) und mit P = R die insgesamt 

förderbare Ölmenge (R), zu der dP/dt = 0 gilt. 

Insbesondere der Erdölgeologe Kenneth Deffeyes hat viele Ölfelder und Ölförderregionen 

nach dieser Methode mit recht gutem Ergebnis analysiert, wiewohl im Einzelfall auch 

deutliche Abweichungen vorkommen können (Deffeyes 2001). 

Da die aus der logistischen Kurve abgeleitete Förderkurve idealerweise ein symmetrisches 

Förderprofil annimmt, erwartet man aufgrund dieser Analyse, dass das Fördermaximum 

dann erreicht wird, wenn die Hälfte der förderbaren Erdölvorräte verbraucht ist. In der 

Realität entspricht dies einer ersten Näherung, wenn man keine genauere Aussage treffen 

kann. Insbesondere die Feinstruktur der Förderung kann damit nicht abgebildet werden. 

Aus der Analyse einzelner Kohenwasserstofflagerstätten und deren Förderprofil kann man 

jedoch grundsätzliche Aspekte entnehmen, die eine relativ verlässliche Extrapolation im 

Einzelfall und für regionale Förderprofile erlauben. 

Da die Förderrate in der späteren Phase der Förderung vor allem vom Druckabfall in der 

Lagerstätte bestimmt wird, ergibt sich nach dem Überschreiten des Fördermaximums eines 

Feldes ein annähernd exponentiell abfallendes Förderprofil. Der sinkende Lagerstättendruck 

bewirkt zudem, dass die Grenzfläche zwischen Öl und Lagerstättenwasser nach oben 

wandert und damit ein Gemisch von Öl und Wasser gefördert wird, dessen Wasseranteil im 

zeitlichen Verlauf der Entleerung des Feldes zunimmt.  

Abbildung 5 zeigt typische Förderprofile aus Europa und Nordamerika. Mit einiger 

Verlässlichkeit kann man den weiteren Förderverlauf anhand dieser Grafiken durch 

Trendextrapolation prognostizieren, sobald das Fördermaximum überschritten wurde. 
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Abbildung 5: Förderprofile von großen Feldern in Großbritannien, Norwegen (links) und den USA (rechts) 

Regionale Förderprofile lassen sich damit aus der Überlagerung individueller Feldprofile 

aufbauen. Abbildung 6 zeigt das schematisierte Förderprofil eines einzelnen Feldes über die 

Zeit (und nicht über die kumulierte Fördermenge wie in Abbildung 5).  

 

Abbildung 6: Idealisiertes Förderprofil eines Einzelfeldes 

Die Felder mit den günstigsten Eigenschaften werden zuerst erschlossen. Typischerweise 

sind dies die leicht zugänglichen großen Felder der Region – mit geringer Viskosität und 

einfachen geologischen Verhältnissen. Damit werden ökonomische Aspekte implizit 

berücksichtigt, da jede Ölfirma die Funde in einer Förderregion entsprechend der 

ökonomischen Eigenschaften sortiert – diese wiederum basieren auf der geographischen 

Lage und den geologischen Eigenschaften. 
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Summiert man diese Felder zur Gesamtförderung der Region auf, zeigt sich die typische 

Struktur regionaler Förderprofile: Wenn die ersten großen Felder über das Fördermaximum 

gehen, kann die regionale Förderung noch ausgeweitet werden, indem neue Felder 

zeitgerecht erschlossen werden. Aber mit jedem Wechsel eines Feldes von zunehmender zu 

abnehmender Förderung wird der gemeinsame Förderrückgang der Basis stärker – es wird 

zunehmend schwieriger, diesen Förderrückgang durch neue Felder auszugleichen. Oft 

deutet eine abnehmende Zuwachsrate bereits das nahende Fördermaximum an. 

Abbildung 7 zeigt das regionale Förderprofil. Sobald der Förderrückgang nicht mehr durch 

den zeitgerechten Anschluss einer entsprechenden Anzahl großer Felder ausgeglichen 

werden kann, überschreitet die Region ihr Fördermaximum. Zudem steigen die Förderkosten 

im Wettlauf gegen die Zeit, der mit der Erschließung der kleineren und/oder 

unwirtschaftlicheren Felder begonnen hat. Abbildung 7 macht noch einen weiteren Aspekt 

deutlich: Wenn sich der Anschluss neuer Felder aus welchen Gründen auch immer zeitlich 

verzögert, kann das vorher erwartete Förderniveau nicht mehr erreicht werden. In den 

vergangenen zehn Jahren waren diese Projektverzögerungen eher die Regel denn die 

Ausnahme. Beispiele dafür sind einstige Vorzeigeprojekte wie das Feld Kashagan im 

Kaspischen Meer (2000 entdeckt, mit erhofftem Förderbeginn 2005, heute rechnet man mit 

einem Förderbeginn frühestens im Jahr 2013) und Thunderhorse im Golf von Mexiko (1999 

entdeckt, mit erhofftem Förderbeginn 2005, tatsächlich kam im Dezember 2008 das erste 

Öl). 

 

Abbildung 7: Überlagerung einzelner Feldprofile zum regionalen Förderprofil 
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In der Analyse gleichen sich oftmals die individuellen Förderschwankungen der einzelnen 

Felder, wie sie in Abbildung 5 dargestellt wurden, aus. Daher zeigen die in gleicher Art 

analysierten regionalen Förderprofile oft einen stabileren Trend. Dies ist in Abbildung 8 und 

Abbildung 9 an einigen Beispielen kleiner und großer Förderregionen gezeigt. Die in der 

Abbildung eingezeichneten Pfeile geben die vermutliche weitere Entwicklung des 

Förderprofils an. Zudem kann man durch Extrapolation auf die Abszisse das insgesamt 

förderbare Potenzial abschätzen. Die Differenz zur bereits geförderten Erdölmenge 

entspricht den Reserven inklusive der noch zu erschließenden Ölfelder.  

Anhand dieser Analysen kann man auch die Qualität der offiziell berichteten 

Reserveangaben prüfen, wenngleich noch eine zusätzliche Absicherung durch eine 

unabhängige Datenanalyse sinnvoll ist. 

 

Abbildung 8: Regionale Förderanalyse von Dänemark, Norwegen und Mexiko 
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Abbildung 9: Regionale Förderanalyse von Ägypten, Indonesien und Texas 

Mit dieser Methode kann man für alle Felder oder für alle Förderregionen, die ihr 

Fördermaximum bereits überschritten haben, die künftige Förderrate extrapolieren. Ob eine 

Region in diese Gruppe fällt, kann anhand der Einzelfeld- und der Regionalanalyse in 

Kombination mit der Kenntnis der noch verfügbaren Reserven entschieden werden. Für 

Felder am oder vor dem Fördermaximum dient die Methode dazu, in Kenntnis der Reserve 

des Feldes oder der Region ein plausibles Förderprofil fortzuschreiben, das mit der Reserve 

und typischen Rückgangsraten kompatibel ist. 

So einfach und klar sich diese Methode hier darstellt, so gibt es doch einige Regionen, wo 

die verschiedenen Datensätze zu widersprüchlichen Aussagen führen. Hier ist man auf 

weitere, „weiche“ Informationen angewiesen. Insbesondere mit der Kombination aus 

Beobachtung, eigener Prognose der künftigen Förderung und ständiger Nachführung der 

Prognose mit den realen Förderangaben über mehrere Jahre entwickelt sich die brauchbare 

Einschätzung eines „educated guess“ hinsichtlich der Belastbarkeit der vorliegenden Zahlen. 

Diese Einschätzung wird weiter abgesichert durch die Beobachtung von Pressemeldungen 

und Ankündigungen über künftige Aktivitäten und den Abgleich mit tatsächlichen Erfolgen.  

Über die Jahre entwickelt sich eine sehr differenzierte Beurteilung der Belastbarkeit der 

Informationen einzelner Firmen, Staaten oder Institute. Beispielsweise sind die 

Reserveinformationen des Norwegian Petroleum Directorate recht zuverlässig, mit einer 
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Unterteilung der Funde in 7 unterschiedliche Kategorien (NPD 2010). Die Förderprognosen 

der Internationalen Energieagentur im monatlichen „Oil Market Report“ hingegen sind wenig 

belastbar, sie sind im Zweifelsfall grundsätzlich optimistisch und liegen eher über der dann 

erreichten Förderrate. Oft werden dort geologisch bedingte Förderrückgänge unplanmäßigen 

oder planmäßigen Wartungsarbeiten zugeschrieben (OMR 2010). Die historischen 

Förderangaben der Amerikanischen Energiebehörde (US-EIA) weichen teilweise deutlich 

von den Daten der Internationalen Energieagentur ab (OMR 2010) und werden teilweise 

mehrere Jahre später noch korrigiert. 

4.1.3 Kritische Aspekte dieser Förderanalyse 

Die dargestellte Methode gibt im Mittel recht brauchbare Vorhersagen, wenn auch im Detail 

auf ein einzelnes Feld bezogen Abweichungen nach oben und unten möglich sind. Im 

Folgenden werden einige kritische Aspekte benannt, die in der Analyse – soweit möglich – 

berücksichtigt werden müssen: 

• Wann weiß man, dass ein Feld oder eine Region das Fördermaximum erreicht hat? 

Für Einzelfelder erkennt man aus der zeitlichen Analyse des Förderprofils sehr 

schnell in Kombination mit den verfügbaren Reserveangaben, wenn der 

Förderückgang in das typische Muster umschlägt. Vor 1979 kam es allerdings oft vor, 

dass Felder nicht maximal ausgebeutet wurden, sondern den Marktbedürfnissen 

entsprechend bei Überproduktion zurückgefahren wurden. Insbesondere in Texas 

kann man daher bei alten und großen Ölfeldern lange Phasen des Auf und Ab 

beobachten. Dort zeigte freilich die Aufforderung der Texas Railroad Commission ab 

1970 Wirkung, die Förderung an der Kapazitätsgrenze aufrechtzuerhalten und jede 

Förderbeschränkung aufzuheben. Ab dieser Zeit ergeben sich meist den 

geologischen Restriktionen folgende Förderprofile. In den OPEC-Staaten wurde die 

Produktion großer Felder auch in späteren Jahren weitab der Kapazitätsgrenzen 

betrieben. Hierauf wird noch gesondert eingegangen. Oft zeigt auch der Vergleich 

des Förderprofils mit der Reservenangabe, wann ein Feld vermutlich weniger 

förderbares Öl enthält als angenommen. So deutet z.B. das in Abbildung 5 gezeigte 

Förderprofil des größten amerikanischen Feldes (Prudhoe Bay) auf einen förderbaren 

Inhalt von 12 Gb hin, wohingegen die nachgewiesene und wahrscheinliche Reserve 

auf 15 Gb geschätzt wird. 

• Neue noch nicht explorierte oder fördernde Regionen sind mit dieser Methode nicht 

erfassbar. In der Tat kann für eine Region, über die noch keine Daten vorliegen, auch 

keine statistische Analyse durchgeführt werden. Daher sind Veränderungen durch die 

Entdeckung bisher unerschlossener Regionen möglich. Allerdings zeigt die 

Vergangenheit, dass sich diese Unkenntnis auf immer weniger Regionen bezieht, 

sodass in Summe der Fehler klein ist. Insbesondere führt der lange Vorlauf zur 
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Erschließung dieser Regionen dazu, dass sie keinen Einfluss auf die Förderprofile 

der kommenden 5 bis 10 Jahre haben. 

• Neue Technologien werden im Einzelfall unzureichend berücksichtigt. In der Regel 

freilich werden neue Technologien gleitend über einen längeren Zeitraum eingephast. 

Regionale Förderprofile setzen sich aus einer Kombination von Feldern in 

unterschiedlichen Entwicklungsstadien zusammen, sodass im kumulierten 

Förderprofil der Einfluss des technischen Fortschritts weitgehend enthalten und 

implizit berücksichtigt ist. Zudem werden so genannte tertiäre Maßnahmen zur Druck- 

und Fördererhöhung beispielsweise durch CO2-Injektion meist erst dann angewendet, 

wenn die Förderrate bereits weit zurückgegangen ist. Dann kann zwar nochmals für 

eine begrenzte Zeit die Förderung erhöht werden, aber die Relevanz für das 

regionale Förderprofil bleibt begrenzt. Abbildung 5 zeigt exemplarisch das 

Förderprofil des größten englischen Feldes, Forties. Mit tertiären Methoden wird 

gegen Ende der Lebensdauer das Förderprofil für einige Jahre konstant gehalten. 

Bezogen auf die Abschätzung der insgesamt förderbaren Ölmenge bleibt der Einfluss 

jedoch begrenzt. Ähnlich zeigt sich das in dem seit 1927 fördernden texanischen 

Ölfeld Yates (Abbildung 10). Erst während der Ölpreiskrisen der 1970er Jahre wurde 

das Feld bis zur maximalen Förderrate erschlossen. Seit 1985 geht die Förderung 

geologischen Restriktionen folgend mit einem Rückgang von etwa 8,4% pro Jahr 

zurück. Im Jahr 1993 konnte die Förderung durch neue Fördermethoden (Thermally 

Assisted Gravity Segregation) nochmals für einige Jahre angehoben werden. Bis zum 

Jahr 2002 fiel sie allerdings wieder auf die theoretisch ohne tertiäre Methoden 

erwartete Förderrate zurück. Diese ist in der Grafik gestrichelt eingezeichnet. Seit 

2005 kann die Förderung durch die Injektion von CO2 auf dem Niveau von etwa 26 

kb/Tag stabilisiert werden. Es bleibt abzuwarten, wann sie wieder abfallen wird. 
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Abbildung 10: Förderprofil des 1927 entdeckten texanischen Ölfeldes Yates (EUR = estimated ultimate recovery; EOR =  
enhanced oil recovery; TAGS = thermally assisted gravity segreagation)  

Mit diesen Methoden wurde der geschätzte Entölungsgrad (recovery factor)des 

Feldes Yates bis Ende 2009 von 33,2% (gestrichelte Kurve) auf 34,7% erhöht. In 

dieser Größenordnung bewegen sich die Möglichkeiten so genannter tertiärer 

Fördermethoden, wobei der relative Beitrag umso größer ist, je komplexer die 

geologischen Bedingungen sind, die sich im Entölungsgrad ausdrücken. Auch in 

Prudhoe Bay konnten alle eingesetzten Technologien nicht verhindern, dass die 

Förderung beständig zurück geht. Zusammenfassend kann festgehalten werden, 

dass tertiäre Fördermethoden ein gewisses Potenzial haben, das umso bedeutender 

ist, je komplexer die geologischen Verhältnisse (z.B. Porosität) sind. Damit ist nur ein 

begrenzter Feldtypus hierfür geeignet. Der Einfluss auf die weltweite Förderung wird 

implizit über die Extrapolation regionaler Förderprofile berücksichtigt. 

• Ökonomische Aspekte werden bei dieser Art der Analyse nicht berücksichtigt. 

Tatsächlich werden diese implizit über die Sortierung der Felder eingebracht. Richtig 

ist allerdings, dass in einer Phase des Überangebots Förderbeschränkungen eine 

Abweichung einzelner Förderprofile nach unten bewirken. Diese können mit dieser 

Methode nicht dargestellt werden. Daher beschreiben die angenommenen 

Förderprofile die Realität umso besser, je näher an der Kapazitätsgrenze gefördert 

wird. Wie das Förderprofil des texanischen Ölfeldes Yates zeigt (Abbildung 10), war 

das lokale Fördermaximum im Jahr 1948 und der anschließende Förderverlauf nicht 
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auf geologische Restriktionen zurückzuführen, sondern auf andere (ökonomische) 

Ursachen.  

4.1.4 Reserven und Ressourcen 

Die zweite wichtige Information zur Analyse künftiger Fördermöglichkeiten bildet die Reserve 

eines Ölfeldes und einer Region. Um hier zu vernünftigen Aussagen zu kommen, muss man 

mehr Aufwand betreiben als historische Förderprofile zu analysieren. Insbesondere aufgrund 

des Umstands, dass es sich hier bei allen Angaben um Prognosen handelt, ist die 

Datenbelastbarkeit geringer. Auch wenn diese Datenunsicherheit durch die Unterscheidung 

verschiedener Reservekategorien eingegrenzt wird, so bleibt doch viel Spielraum in der 

Zuordnung und Interpretation dieser Daten. 

Diese Datenunsicherheit wird noch dadurch erhöht, dass für eine langfristige 

Förderprognose über mehrere Jahrzehnte auch Aussagen über künftig zu machende Funde 

getroffen werden müssen. Damit öffnen sich Datenunsicherheit und Interpretationsspielraum 

weiter. Nicht überraschend zeigt sich hier auch die größte Diskrepanz: Je nach Interpretation 

der Daten wird einmal kein Problem der Ölverfügbarkeit über die kommenden Jahrzehnte 

identifiziert, oder aber ein großes Problem. Heute lässt sich allerdings kaum mehr leugnen, 

dass die Verfügbarkeitsprobleme bereits begonnen haben. 

Grundsätzlich wird zwischen Ölreserven und Ölressourcen unterschieden. Reserven 

bezeichnen Ölmengen, deren Lage und Größe hinreichend gut bekannt sind und von denen 

man grundsätzlich weiß, wie sie gefördert werden können. Ressourcen bezeichnen über die 

Reserven hinaus Vorkommen, deren Größe und Lage nur unzureichend bekannt sind oder 

deren Existenz nur vermutet wird. Unter welchen Bedingungen diese Ressourcen gefördert 

werden können, bleibt dabei offen. Eine Angabe für eine Ölreserve besitzt eine wesentlich 

höhere Wahrscheinlichkeit, der Realität nahe zu kommen, als eine Ressourcenangabe. 

Letztere kann sehr spekulativ sein und sagt erst einmal überhaupt nichts darüber aus, ob 

dieses Öl jemals gefördert werden wird bzw. ob es überhaupt existiert. 

Die Reserven werden weiter unterteilt in nachgewiesene, wahrscheinliche und mögliche 

Reserven. Als sicherste Kategorie gilt die Kategorie der nachgewiesenen Reserve. Sie gibt 

an, wie viel Öl man aus dem Feld oder der Region mit 80-90% Wahrscheinlichkeit unter den 

gegebenen wirtschaftlichen, technischen und politischen Bedingungen mindestens fördern 

kann. Diese Angabe wird daher sehr vorsichtig getroffen und mit der Zeit wohl nach oben 

korrigiert werden, da man wahrscheinlich mehr Öl als anfänglich ermittelt fördern kann. Sie 

ist insbesondere in ökonomischem Zusammenhang wichtig und wird in den Jahresberichten 

der Firmen verwendet. 

Abbildung 11 zeigt die Entwicklung der nachgewiesenen Ölreserven. Seit dem Jahr 1973 

haben sich die nachgewiesenen Ölreserven von 600 Mrd. Fass auf 1.400 Mrd. Fass mehr 

als verdoppelt, obwohl in dieser Zeit 880 Mrd. Fass gefördert wurden. Somit haben sich die 
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insgesamt verfügbaren Vorräte (bereits gefördertes Öl und noch vorhandene Reserven) seit 

1973 um fast 1.500 Mrd. Fass erhöht. 

 

Abbildung 11: Entwicklung der nachgewiesenen Reserven (BP 2009) 

Aus dieser Betrachtung wird oft der Schluss gezogen, dass kein Ende der Ölverfügbarkeit 

absehbar sei, da ja jedes Jahr mehr Öl gefunden als verbraucht werde. Tatsächlich aber ist 

dieser Schluss aus mehreren Gründen falsch. 

Ein wesentlicher Grund dafür ist, dass die nachgewiesenen Reserven ja nur einen Teil der 

tatsächlich bekannten Reserven beschreiben. Die zweite Kategorie der wahrscheinlichen 

Reserven bezeichnet zusammen mit den nachgewiesenen Reserven den Anteil an 

Erdölvorräten, der mit etwa 50% Wahrscheinlichkeit gefördert werden kann. Das bedeutet, 

dass die Wahrscheinlichkeit, eine größere Menge als angegeben zu fördern genauso hoch 

ist wie die Wahrscheinlichkeit, eine geringere Menge als angegeben zu fördern. Diese 

Reservenangabe ermittelt der Explorationsgeologe zur Einschätzung der Größe eines neuen 

Fundes. Wenn die Erschließung eines Feldes dann vorbereitet wird, wird aus guten 

finanztechnischen Gründen in allen Bilanzen oder Rentabilitätsbetrachtungen nur die 

nachgewiesene Reserve berücksichtigt. Diese wird im Laufe der Erschließung eines Feldes 

sukzessive nach oben korrigiert, bis sie sich zum Ende der Lebensdauer des Feldes der 

ursprünglich ermittelten tatsächlichen und wahrscheinlichen Reserve annähert. 

Aus diesem Grund entspricht die Differenz der Reserven 1973 und 2009 zuzüglich der in 

dieser Zeit erfolgten Förderung nicht den neuen Ölfunden in diesem Zeitraum, sondern der 

Summe aus neuen Funden und Höherbewertung alter Felder. Durch die Höherbewertung 
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der alten Felder wurde ein Teil der wahrscheinlichen Reserve in die Kategorie der 

nachgewiesenen Reserve überführt.  

Laut Statistik wurden im Zeitraum von 1973 bis 2009 etwa 730 Gb an Öl neu  entdeckt (IHS 

2006, ASPO 2009). Somit wurden etwa 800 Gb in alten Feldern höher bewertet. 

Diese Unterscheidung ist deshalb von Bedeutung, da die Höherbewertung von Ölfeldern 

dann erfolgt, wenn sie bereits erschlossen sind und das Fördermaximum meist schon 

überschritten haben. In einem Feld, das im Förderrückgang ist, hat die Höherbewertung 

jedoch kaum einen Einfluss auf das Förderprofil. Daher sind für die Frage, ob in Zukunft die 

Ölförderung ausgeweitet werden kann, vor allem neue noch nicht erschlossene Ölfelder 

relevant. Nur diese tragen nennenswert zur Produktionserhöhung bei. 

Dieser Sachverhalt wird konkret durch folgendes Beispiel illustriert: Die Ölreserven des 

größten US-amerikanischen Ölfeldes, Prudhoe Bay, wurden vom Explorationsgeologen im 

Jahr 1969 auf 15 Gb förderbaren Inhalt eingestuft. Dies beinhaltet die Summe aus 

nachgewiesener und wahrscheinlicher Reserve. Während der Erschließungsphase wurde in 

den Jahresberichten der Firma (BP) nur noch die nachgewiesene Reserve ausgewiesen. 

Diese betrug im Jahr 1975 kurz nach der Aufnahme der Förderung noch 9,6 Gb. In den 

folgenden Jahren wurde das Öl entnommen, aber die Summe aus entnommenem Öl und 

nachgewiesener Reserve stieg weiter an. Im Jahr des letzten verfügbaren Jahresberichts, 

2005, betrug die Summe aus Reserven und Ölentnahme bereits 13,8 Gb. Die Entwicklung ist 

in Fehler! Verweisquelle konnte nicht gefunden werden. dokumentiert. Die Summe aus 

kumulierter Förderung und Reserven entspricht idealerweise der Reservenabschätzung des 

Jahres 1969. Tatsächlich wird die entnommene Menge etwas niedriger als die anfangs 

errechnete nachgewiesene und wahrscheinliche Reserve (15 Gb) liegen. Der Unterschied in 

der Mengenangabe zu Abbildung 5 liegt hier in der Einbeziehung von Flüssiggasanteilen 

(NGL). 

Tabelle 1: Ölförderung und Reservebewertung (inkl. NGL) von Prudhoe Bay Quelle: Reserven 1970 und 1975: (Gilbert Tabelle 1: Ölförderung und Reservebewertung (inkl. NGL) von Prudhoe Bay Quelle: Reserven 1970 und 1975: (Gilbert 
2002), sonstige Daten: eigene Berechnung anhand von Jahresberichten (ANR 2006) 

 1970 1975 1980 1985 1990 1995 2000 2005 

Förderung (Mb/a) 1,2 2,87 556 569 486 340 217 140 

Kumulierte Förderung 

(Gb) 
0,001 0,01 1,55 4,36 7,09 9,16 10,5 11,3 

Reserven (Gb) 15 9,6 8,22 7,15 5,53 3,07 3,02 2,5 

Förderung+Reserve 

(Gb) 
15 9,6 9,8 11,5 12,6 12,2 13,5 13,8 
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Von den Höherbewertungen der Felder müssen die Funde unterschieden werden. Abbildung 

12 zeigt die Entwicklung der Ölfunde seit 1920 (IHS 2006/ASPO 2009). Die Bewertung 

entspricht dem Kenntnisstand des Jahres 2006. Soweit diese bekannt war, wurde die 

nachgewiesene und wahrscheinliche Größe der einzelnen Ölfelder genutzt.  

Es wird deutlich, dass das meiste Erdöl vor 1970 gefunden wurde. Insbesondere die 

weltgrößten Felder (Burgan in Kuweit im Jahr 1938 und Ghawar in Saudi Arabien im Jahr 

1948) wurden bereits sehr früh gefunden. Diese beiden Felder beinhalten schon 6-7% allen 

bis heute gefundenen Erdöls. Bis dato kennt man weltweit etwa 50.000 Erdölfelder. 

 

Abbildung 12: Historische Entwicklung der Ölfunde 

Mittelt man die jährlichen Fluktuationen aus, zeigt der Trend, dass bis 1965 eine Zunahme 

der jährlichen Ölfunde stattfand und seither eine deutliche Abnahme eingetreten ist. Diese 

Erkenntnis lässt sich wie folgt zusammenfassen: 

• Die größten Erdölfelder wurden bereits sehr früh mit relativ einfachen Methoden 

gefunden 

• Das meiste Erdöl wurde vor 1970 entdeckt, seither lassen die Funde deutlich nach 

• Ab 1985 übersteigt der Ölverbrauch die neuen Funde – seit dieser Zeit gehen also 

die Reserven zurück 

• Erdölfunde haben nichts mit dem Ölpreis zu tun: Das meiste Öl wurde gefunden, als 

es billig war, trotz deutlich gestiegener Ölpreise gehen die Funde seit Anfang der 

1970er Jahre tendenziell zurück 
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Die Aufsummation der jährlichen Funde ergibt die insgesamt gefundene Ölmenge. Diese ist 

in Abbildung 13 dargestellt. Es wird deutlich, dass die Summe der Funde einem 

asymptotischen Grenzwert entgegengeht. Die Differenz der bekannten Ölfunde zu diesem 

Grenzwert gibt das Potenzial für wahrscheinliche künftige Ölfunde. 

Natürlich kann damit nicht die künftige gefundene Ölmenge prognostiziert werden, aber die 

Wahrscheinlichkeit des durch Trendextrapolation der Funde errechneten Wertes ist größer 

als eine Ressourcenabschätzung abgekoppelt von einer Betrachtung des historischen 

Trends. 

 

Abbildung 13: Entwicklung der Ölfunde, des Ölverbrauchs und der Ölreserven (ohne Teersande) (IHS 2006/ BP 2009); 
Die blaue helle Fläche bezeichnet die nach Abzug der kumulierten Förderung von den Funden errechneten Reserven, 
Reserven (BP) bezeichnet die nachgewiesenen Reserven gemäß der Veröffentlichungen in (BP 2009). 

Berücksichtigt man das bereits verbrauchte Erdöl, so ergibt sich die zeitliche Entwicklung der 

insgesamt verfügbaren Erdölreserven. Diese nehmen seit etwa 25 Jahren ab. Ebenfalls 

dargestellt ist die Entwicklung der nachgewiesenen Ölreserven, wie sie bereits besprochen 

wurde. Diese nehmen vor allem durch die jährlichen Höherbewertungen stetig zu. 

Diese Darstellung bildet eine wesentliche Grundlage zur Diskussion der unterschiedlichen 

Sichtweisen: 

• Die Extrapolation der zeitlichen Entwicklung der nachgewiesenen Reserven deutet 

auf ein weiteres Wachstum der Reserven hin. 

0

1000

2000

3000

1920 1940 1960 1980 2000 2020

Verbrauch

Trend
extrapolation

Quelle: IHS Energy, BP

Gb/Jahr

Jahr

Reserven

Reserven (BP)

Ölfunde

Künftige Funde?



[Text eingeben] 

36 

 

• Die Extrapolation der zeitlichen Entwicklung der Funde und der daraus abgeleiteten 

Reserven deutet auf eine Sättigung der Neufunde und auf einen Rückgang der 

Reserven. 

Im Detail bedürfen die hier abgeleiteten Aussagen noch einer kritischen Ergänzung. 

Beispielsweise sind die nachgewiesenen und wahrscheinlichen Ölreserven der einzelnen 

Felder und Regionen nicht so transparent wie hier dargestellt. Daher basiert die Kurve der 

Funde – abhängig von der Region – auf einer Mischung aus gut und weniger gut erhobenen 

Daten. Oft genug muss auch hier auf die nachgewiesenen Reserven als Grundlage 

zurückgegriffen werden. Jedoch werden im Unterschied zur Zeitreihe der nachgewiesenen 

Reserven  Höherbewertungen der Reserven den einzelnen Feldern und damit der zeitlichen 

Entdeckung dieser Felder zugeordnet. Sie werden also rückdatiert auf das Jahr des Fundes. 

Diese Rückdatierung von Höherbewertungen bildet den Kern der unterschiedlichen 

Sichtweisen. 

Begründet wird diese Rückdatierung damit, dass man mit dieser Analyse ja das Potenzial für 

künftige Funde ableiten will. Das zeitliche Muster der bisherigen Entdeckungen gibt einen 

recht guten Anhaltspunkt um künftige Erfolge abzuschätzen. 

Wenn jetzt in einer Neubewertung alte Felder größer eingestuft werden, dann hebt das die 

gesamte Kurve leicht an. Damit wird zwar die absolute Angabe, wie groß die Funde und die 

zu machenden Funde sind, falsch – sie muss nach oben korrigiert werden. Aber die 

asymptotische Extrapolation und die Aussage für künftige Funde bleiben weitgehend 

erhalten.  

Und genau diese Angabe ist wichtig für die Bewertung der künftigen Fördermöglichkeiten. 

Die Angabe, wie groß ein bereits erschlossenes Feld tatsächlich ist, beeinflusst hingegen die 

künftigen Fördermöglichkeiten kaum (siehe Abbildung 10 oder Tabelle 1).  

Aus dieser unterschiedlichen Sichtweise ergibt sich auch eine weitreichende Konsequenz: 

• Die Explorationsgeologen in den Unternehmen benutzen diese Art der Darstellung 

auf das Jahr der Entdeckung rückdatierter Ölmengen, um daraus das Potenzial für 

künftige Funde abzuleiten („yet to find“). 

• Die alternative Sichtweise ist, die geologisch denkbaren Ressourcen als Basis zu 

nehmen und daraus abzuleiten, wie groß die Ressourcen sind. Diese Angabe ist 

jedoch ohne zeitlichen Zusammenhang und sagt erstmal gar nichts darüber aus, ob 

bzw. in welchem Zeitraum die denkbaren Ressourcen gefunden werden können. 

Letztlich besteht noch eine weitere Unsicherheit, die derzeit vielleicht am Schwersten wiegt: 

Die Qualität der übermittelten Reservedaten ist intransparent, folgt nicht allgemein gültigen 

Standards – auch wenn diese existieren und deren Einhaltung selbstredend unterstellt wird – 

sondern eher politischen oder wirtschaftstaktischen Motiven und ist nur bedingt nachprüfbar. 
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Ein Beispiel für diese Problematik lieferte die Firma Shell: Im Jahre 2003 mussten nach 

einem externen Audit und Intervention der Börsenaufsichtsbehörde die als nachgewiesen 

berichteten Erdöl- und Erdgasreserven um etwa 20% abgewertet werden. In der Folge führte 

dies zum Rücktritt des Vorstandsvorsitzenden Philip Watts, unter dessen Amtszeit als Leiter 

der Explorationsabteilung diese falschen Bewertungen vorgenommen worden waren (Moore 

2004, Muspratt 2004, WiWo 2004). Nicht zuletzt wegen seiner Explorationserfolge war er in 

die engere Auswahl des neuen Vorstandsvorsitzenden gekommen. Seit dieser Zeit kann 

man gerichtlich bewiesen behaupten, dass Ölfirmen in ihren Reserveangaben auch Lügen 

können. 

Auch wenn Transparenz bei börsennotierten Firmen wenigstens teilweise gegeben ist – 

immerhin ist dieser Betrug aufgeflogen –, so zeigen jedenfalls die Reservebewertungen 

staatlicher Ölfirmen eine ganz andere Logik. Beispielsweise wurden die Reserven der Firma 

Saudi Aramco über viele Jahre konstant gehalten, dann im Jahr 1990 um 50% erhöht und 

seitdem werden Jahr für Jahr oft bis auf die Stelle hinter dem Komma identische 

Reservezahlen übermittelt. 

Diese Angaben zeigen auch nicht ansatzweise eine Koinzidenz mit der Zeitreihe der 

Ölfunde. Fast alle Reserveangaben der OPEC-Staaten des Mittleren Ostens zeigen ein 

ähnliches Verhalten. In Summe wurden diese Reserven innerhalb von 3 Jahren von etwa 

300 Gb auf über 600 Gb höherbewertet, wie man Abbildung 11 entnehmen kann. 

Heute muss man davon ausgehen, dass die Reserven dieser Staaten deutlich überbewertet 

sind. Saudi Arabien kommt dabei eine Schlüsselrolle zu. Heute beruht dessen Förderung zur 

Hälfte auf der Förderung des bereits erwähnten Ölfeldes Ghawar. Wenn dieses Feld in den 

Förderrückgang geht, wird das vermutlich den unvermeidlichen Förderrückgang der ganzen 

Region einleiten. Tatsächlich zeigt eine ausführliche Analyse von wissenschaftlichen 

Veröffentlichungen, Interviews von vor Ort arbeitenden Bohringenieuren und alter Statistiken, 

dass dieses Feld inzwischen in der Förderrate nachlässt (Simmons 2005). Aktuelle 

Veröffentlichungen in der Fachliteratur bestätigen den Verdacht des Förderrückgangs in 

Ghawar (Ariwodo et al. 2010). Noch kann der Förderrückgang der gesamten OPEC-Staaten 

in den vergangenen Jahren aber unterschiedlich interpretiert werden: 

Entweder drosselte die OPEC ihre Förderung, um den Ölpreis niedrig zu halten, oder aber 

weil man die Förderung nicht mehr ausweiten kann. Saudi Arabien freilich hat seit 2005 die 

Förderung nicht mehr ausgeweitet, obwohl die steigenden Marktpreise bis Mitte 2008 

genügend Anreiz hierfür geboten hätten. Das legt die Vermutung nahe, dass eine 

Ausweitung über diesen Wert hinaus nicht möglich war.  

Fachleute vermuten, dass die Ölreserven Arabiens bis zur Höherbewertung im Jahr 1990 

weitgehend der Realität entsprachen. Das aber würde bedeuten, dass man von dem damals 
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berichteten Wert die Fördermengen der letzten 20 Jahre abziehen muss. In der Konsequenz 

würden die Reserven damit eher 140-160 Gb Öl betragen anstatt der berichteten 260 Gb. 

Immer lauter werden die Stimmen, die davon ausgehen, dass die OPEC-Reserven 

manipuliert sind. In der Konsequenz muss man damit rechnen, dass die Weltölreserven um 

etwa ein Drittel zu hoch angenommen werden (Owen et al. 2010). 

Für die globale Analyse der künftigen Ölförderung sind somit mehrere Fälle zu betrachten: 

• Regionen nach dem Maximum: Für diese kann die Analyse wie in 4.1.2 dargestellt 

durchgeführt werden. Für diese Regionen dient die Angabe der Reserven lediglich 

zur Bestätigung der Einordnung und zur Abschätzung des langfristigen Potenzials. 

Kurz- und mittelfristig wird der Förderrückgang durch die Analyse der erschlossenen 

Felder bestimmt. 

• Regionen am und vor dem Fördermaximum: Zur Beurteilung ist neben den 

Förderprofilen die Kenntnis der Reserven ausschlaggebend. Darüber hinaus ist eine 

Einschätzung der Belastbarkeit der Angaben notwendig. Diese kann am ehesten 

durch langjährige Beobachtung von Förderprofil und Kommunikation des 

Eigentümers der Förderlizenz gewonnen werden. 

4.1.5 Historische Förderung und Extrapolation 

Am Beispiel von Großbritannien werden die grundsätzlichen Muster der Ölförderung, wie sie 

in 4.1.2 erklärt wurden, erläutert (siehe Abbildung 14). Diese Analyse wurde vor fast zehn 

Jahren durchgeführt und in der Zwischenzeit durch die reale Entwicklung bestätigt (Zittel 

2001). 

In der Frühphase der Ölförderung werden die größten und profitabelsten Felder einer Region 

erschlossen. In Großbritannien wurden in den ersten fünf Jahren insgesamt 13 Ölfelder 

erschlossen, diese stellen bis heute fast die Hälfte der gesamten Ölförderung. Die Förderung 

konnte damit innerhalb weniger Jahre ausgeweitet werden. In der zweiten Phase von 1980-

1984 wurden ähnlich viele Felder erschlossen. Allerdings sind diese bedeutend kleiner als 

die zuerst erschlossenen Felder. Die rasante Förderausweitung kommt ins Stocken und 

1985 ist ein erstes Fördermaximum erreicht. Die Förderung beginnt zurückzugehen. 

Zwischen 1985 und 1989 werden so viele Felder erschlossen wie in den zehn Jahren zuvor. 

Allerdings ist deren Beitrag nochmals deutlich kleiner, sodass diese Felder einen 

Förderrückgang nicht verhindern können.  

Zusätzlich zum geologisch-technischen Problem ereignete sich im Jahr 1988 auf der 

Plattform Piper Alpha ein schwerwiegender Unfall mit vielen Opfern. Dies führte zu einem 

lange anhaltenden Förderstopp. Aufgrund der Vernetzung mit benachbarten Bohrplattformen 

breitete sich das durch den Unfall verursachte Feuer auf andere Felder aus. Dadurch bedingt 

erlebte die Förderung einen tiefen Einbruch. Erst als diese Phase Anfang der 1990er Jahre 
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überwunden war, wurde die Förderung wieder ausgeweitet. Die Regierung gab zusätzlich 

steuerliche Anreize, um die weniger rentablen kleineren Felder zu erschließen. In der Phase 

von 1990 bis 1994 wurden 43 neue Felder erschlossen. Diese „Überaktivität“ nach längerer 

Förderbeschränkung bewirkt, dass die Förderung von Großbritannien nochmals deutlich 

ansteigen konnte und bis 1995 sogar das Niveau der ersten Jahre wieder erreicht. Allerdings 

wurde diese Anstrengung teuer erkauft, denn der Förderrückgang der alten Felder addierte 

sich mit dem Förderrückgang der jüngeren schnell ans Fördermaximum gelangten Ölfeldern. 

Auch im Zeitraum 1995-1999 wurde ähnlich viel Öl, allerdings aus 50% mehr Feldern, auf 

den Markt gebracht wie in der vorhergehenden Phase. Die Gesamtförderung konnte sogar 

noch gesteigert werden. Aber in den kommenden Jahren wurden wesentlich weniger neue 

Felder erschlossen, da die Erdölfunde zurückgehen. Zudem sind die neu entdeckten Felder 

bereits sehr klein. Daher hat dies nur noch eine geringe Auswirkung auf die 

Gesamtförderung der Region. 

 

 

Abbildung 14: Förderbeitrag aus den verschiedenen Phasen der Ölförderung in Großbritannien (Zittel 2001) 

Der Förderbeitrag der in  Abbildung 14 einzeln aufgeführten Felder der unterschiedlichen 

Entwicklungsphasen ist in Abbildung 15 zum Gesamtbeitrag überlagert. Man erkennt das 

typische Muster des immer steiler werdenden Produktionsrückgangs der immer kleiner 

werdenden und in immer kürzerem Abstand erschlossenen Felder. Im Jahr 1999, als der 

Ölpreis um 10 USD/Fass lag, erreichte Großbritannien das Fördermaximum. Anhand dieser 
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Analyse konnte man damals bereits erwarten, dass die Ölförderung von Großbritannien bis 

2010 auf ca. 40% der Maximalförderung zurückgehen werde. 

Der in der Grafik gepunktet eingezeichnete Bereich zeigt den Anteil der vermutlich innerhalb 

dieser Zeit erschlossenen, bereits damals bekannten Ölfelder. Die rote Kurve zeigt zum 

Vergleich die reale Entwicklung der monatlichen Förderung bis zum Jahresende 2009. 

Tatsächlich folgte die Förderung mit Fluktuationen der vor 9 Jahren prognostizierten 

Förderkurve und liegt heute recht genau auf dem damals erwarteten Wert. 

 

Abbildung 15: Feld für Feld-Analyse der Ölförderung von Großbritannien aus dem Jahr 2001 und Vergleich mit der 
tatsächlichen bisherigen Förderentwicklung 

Auch für Norwegen wurde damals ein Fördermaximum prognostiziert, das wie in der Studie 

angenommen im Jahr 2001 auch eingetreten ist (Zittel 2001).  

Für eine weltweite Analyse kann man ähnlich der Sortierung der Felder in der 

Regionalanalyse die einzelnen Regionen selbst entsprechend ihres Förderstadiums 

sortieren. Abbildung 16 zeigt das Ergebnis dieser Analyse. Österreich erreichte als eines der 

ersten Förderländer bereits 1957 das Fördermaximum. Nur ein Jahrzehnt später folgte 

Deutschland. Da beide Staaten nur auf sehr niedrigem Niveau Erdöl förderten, war dieses 

Ereignis außer für die Förderstaaten selbst bedeutungslos. 

Bedeutend aber war das Erreichen des Fördermaximums von Texas und der gesamten USA 

im Jahr 1970. Dies aus mehreren Gründen:  
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• Bis dahin waren die USA weltweit der bedeutendste Förderstaat, der sich zudem 

weitgehend selbst mit Erdöl versorgen konnte. Das Erreichen des Fördermaximums 

mit dem anschließenden Förderrückgang bedeutete für das amerikanische 

Selbstbewußtsein einen Schock. Vor diesem Hintergrund erreichte die 1972 

veröffentlichte Studie des Club of Rome „Die Grenzen des Wachstums“ eine große 

Aufmerksamkeit (Meadows et al. 1972).  

• Damit wurden die Importe für die USA wichtig. Die texanische Kartellbehörde 

reagierte am 16. März 1972 mit einer Aufforderung an alle Mitgliedstaaten, die 

Förderung an die Kapazitätsgrenze hochzufahren (RRC 1972). Im historischen 

Rückblick mutet dies so an, als wäre die Kartellbehörde sich der Bedeutung des 

Fördermaximums wohl bewusst gewesen und hätte eine nahende Bedrohung  

abzuwenden gesucht. 

• Die steigende Importabhängigkeit bildete die Voraussetzung für den Effekt des im 

folgenden Jahr von Saudi Arabien und den OPEC-Staaten angekündigten 

Ölembargos.  

• Letztlich aber war es auch für die Weltölversorgung von Bedeutung, dass der größte 

Ölversorger vom Export- zum Importland mutierte. Damit wurde es schwieriger wenn 

nicht gar unmöglich, die vorher erreichten Wachstumsraten der Erdölförderung von 6-

8% pro Jahr weiter aufrechtzuerhalten. Die Ölpreiskrise der 1970er Jahre kann als 

Systemreaktion, ausgelöst durch ein erstes Anstoßen an Ressourcengrenzen 

interpretiert werden. In der Folge kippte die weltweite Ölversorgung in eine neue 

Phase mit wesentlich geringeren Wachstumsraten. 

Ab diesem Zeitpunkt war auch das weitere Förderprofil der USA mit einem Rückgang von 2-

3% pro Jahr annähernd vorgegeben. Größere Abweichungen davon wurden nur dadurch 

möglich, dass neue Regionen für die Ölförderung erschlossen wurden: In den 1970er Jahren 

war es Alaska, in den späten 1980er Jahren war es der tiefere Teil des Golf von Mexiko. 

Doch diese Entlastung war zeitlich begrenzt. Alaska überschritt 1989 das Fördermaximum, 

der Golf von Mexiko vermutlich 2002. Die Auswirkungen werden nicht dadurch verändert, 

dass die US-amerikanische Regierung den Offshore-Bereich vor der Ostküste der USA zur 

Exploration freigibt oder nicht. Der zeitliche Vorlauf des Förderabfalls ist zu lange und das 

Potenzial zu klein, um damit einen nennenswerten Einfluss auszuüben. 

Kanada und Indonesien waren weitere wichtige Förderstaaten, die bereits in den 1970er 

Jahren das Fördermaximum überschritten. International bedeutend wurde das 

Fördemaximum von Venezuela (1998), vor allem aber der Nordsee (Großbritannien 1999, 

Norwegen 2001). Zu diesem Zeitpunkt betrug der Anteil der Offshore-Förderung in den 

Nicht-OPEC-Staaten bereits 40% und dies war auch der einzige Bereich, in dem die 

Förderung noch deutlich ausgeweitet wurde. Mit Erreichen des Fördermaximums der 

Nordsee stagnierte die Gesamtförderung aus den Staaten außerhalb der OPEC und begann 
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bald danach zurückzugehen. Auch der weitere Förderanstieg in Mexiko konnte diesen 

Rückgang nicht ausgleichen, seit dem Jahr 2004 geht auch dort die Förderung rasch zurück 

und verstärkt den Rückgang. 

Im Jahr 2000 begann der Ölpreis seine fast unaufhaltsame Aufwärtsfahrt (siehe Abbildung 

4). Dies nährt den Verdacht, dass zwischen dem Erreichen des Fördermaximums der 

Nordsee und den stetig größer werdenden Fluktuationen am Ölmarkt mit stetig steigendem 

Ölpreis ein direkter Zusammenhang besteht.  

In Abbildung 16 sind im linken Bildteil, abgesehen von unbedeutenden Förderstaaten, alle 

Regionen eingetragen, die ihr Fördermaximum bereits überschritten haben. Ähnlich wie bei 

der regionalen Feld für Feld Analyse sorgt jeder neu hinzukommende Staat für eine 

Verstärkung des Förderrückgangs dieser Staaten in Summe. Am rechten Bildrand sind die 

Staaten vor dem Fördermaximum notiert. Dazwischen ist eine Gruppe von Förderstaaten 

eingetragen, die vermutlich in der Nähe oder am Fördermaximum sind. Aus der 

Trendfortschreibung der Förderung der Regionen nach dem Fördermaximum kann man den 

weiteren Förderverlauf mit großer Verlässlichkeit fortschreiben und mittels einer Analyse für 

jeden Förderstaat die weltweite Ölförderung für die nächsten Jahrzehnte prognostizieren. 

Die Förderung wurde unterteilt in „Rohöl und Kondensate“ und Flüssiggase („Natural Gas 

Liquids“ oder kurz NGL),  da man in einer Gesamtanalyse sicherstellen muss, dass der 

Beitrag der NGL nicht als Erdgasförderung doppelt gezählt wird. Zusätzlich wurde der 

Beitrag von unkonventionellem Erdöl in Venezuela und Kanada abgespalten und getrennt 

dargestellt. 
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Abbildung 16: Analyse der weltweiten Ölförderung. Die Regionen sind entsprechend des Jahres ihres Fördermaximums 
sortiert. 

Als jeweils rote Kurve ist die Gesamtsumme für konventionelles Rohöl inkl. Kondensat 

(dünne rote Kurve) und aller Flüssigölanteile (dicke rote Kurve) anhand der Statistik der US-

Energiebehörde (EIA) dargestellt. Diese Kurve liegt etwa 2-3 Mio. Fass Tagesförderung über 

der hier durchgeführten Einzelanalyse. Diese Differenz ist auf den Anteil der Agrokraftstoffe 

(v.a. Ethanol) und auf „processing gains“ bei der Abtrennung und Herstellung von 

Flüssiggasen zurückzuführen. 

Von Relevanz für die künftige Entwicklung ist, ob Saudi Arabien das Fördermaximum 

überschritten hat – bisher lag es im Jahr 2005 – oder nicht. Noch vor fünf Jahren wurde dies 

mit Verweis auf die großen Reserven von 262 Gb heftig bestritten. Doch in den letzten 

Jahren wurden viele Diskussionen geführt und Analysen vorgestellt, die Presseerklärungen 

und Reaktionen von Aramco beobachtet. Selbst ehemals führende Vertreter von Aramco 

äußern sich inzwischen wie folgt: „(World oil) reserves are confused and in fact inflated. 

Many of the so called reserves are in fact resources. They’re not delineated, they’re not 

accessible, they’re not available for production” (Husseini 2009) und Kronprinz Abdullah 

verstärkte diesen Verdacht mit seiner Äußerung „The oil boom is over. All of us must get 

used to a different life style“ (Abdullah 2007). 
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Bereits 2005 äußerte der algerische Ölminister, dass die OPEC die Kontrolle über den 

Ölpreis verloren habe: „There is not much what we can do“ (Schoen 2005). Dieses 

Eingeständnis erinnert sehr an die Äußerungen der RRC im Jahre 1972 nach Überschreiten 

des texanischen Fördermaximums. 

Die Zweifel an den arabischen Ölreserven werden nicht zuletzt auch dadurch genährt, dass 

Saudi Aramco in jüngster Zeit seine Explorationsausgaben im schwierigen und teuren 

Offshore-Bereich sowohl im arabischen Golf (Williams 2010) als auch gemeinsam mit 

Petrobras vor der Küste Brasiliens erhöht hat (Baxter 2009). Es bleibt die Frage, warum 

diese Aktivitäten notwendig sind, wenn man doch über so große Ölreserven verfügt, die man 

angeblich nur „aufdrehen müsse“. 

Auch die Erschließung der bereits vor Jahrzehnten entdeckten geologisch schwierigen 

Ölfelder Kurais und Safaniah erfordert hohe Investitionen und verzögerte sich (Worth 2008). 

All diese Beobachtungen legen es nahe anzunehmen, dass Saudi Arabien am 

Fördermaximum ist, wenn es nicht bereits im Jahr 2005 überschritten wurde, wie die 

Förderdaten vermuten lassen. 

Abbildung 17 zeigt das Ergebnis der Analyse der Weltölförderung mit einer Projektion bis 

zum Jahr 2050. Neben der diskutierten Unsicherheit für Saudi Arabien existiert eine weitere 

Unsicherheit hinsichtlich der Entwicklung der Staaten vor dem Fördermaximum, 

insbesondere von Brasilien, Kasachstan und der unkonventionellen Ölförderung aus 

Teersanden (Bitumen). Für die Einschätzung dieser Staaten wurden die Entwicklungspläne 

der großen Felder für die kommenden 20 Jahre zugrunde gelegt. Für die Ermittlung des 

langfristigen Förderpotenzials wurde die kumulative Förderung an die Reserven zuzüglich 

einer Extrapolation noch zu machender Funde angepasst. 
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Abbildung 17: Plausibles Szenario der weltweiten Ölförderung bis 2050 unter Fortschreibung von länderspezifischen 
Trends 

Das Förderprofil für Teersande wurde insbesondere bis 2030 an die bestehenden, in Bau 

befindlichen und eingereichten Projekte zu deren Erschließung angepasst. Abbildung 18 

zeigt alle Projekte, die bis Ende 2007 bekannt waren. Diese wurden ihrem 

Entwicklungsstadium entsprechend in sichere, wahrscheinliche und mögliche Reserven 

unterteilt. Für die Hochrechnung wurde nur die Erschließung der sicheren und 

wahrscheinlichen Reserven zugrundegelegt. 

Die Abbildung zeigt neben der geplanten Förderkapazität auch die tatsächliche Entwicklung 

der Teersandförderung bis Ende 2009. Diese bleibt hinter der Kapazitätsplanung zurück. 

Gerade in den letzten beiden Jahren zeigte sich, dass die kostenintensive Erschließung der 

Minen deutlich dem geplanten Zeitverlauf hinterherhinkt. 
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Abbildung 18: Kanadische Teersandprojekte: Ankündigungen und Realität (Dunbar 2007; NEB 2010) 

Abbildung 17 legt nahe, dass die Förderung nach Überschreiten des Fördermaximums 

schnell zurückgehen wird. Alte Fördergebiete auf dem Festland zeigen Rückgangsraten von 

2-4% pro Jahr, wohingegen im Offshore-Bereich typische Rückgangsraten bei Einzelfeldern 

bis oder sogar über 10% pro Jahr betragen können. Für die Regionen in der Nordsee oder 

im Golf von Mexiko liegt der kumulierte Förderrückgang bei 6-8% pro Jahr. 

Die zentralen Aussagen dieser Analyse sind: 

• Das weltweite Ölfördermaximum (Peak Oil) wurde mit großer Wahrscheinlichkeit im 

Jahr 2008 überschritten. Ihm war seit 2005 eine Phase stagnierender Ölförderung 

trotz Verdoppelung des Ölpreises bis Juli 2008 vorausgegangen. 

• Nach Überschreiten des Fördermaximums wird die weltweite Ölförderung mit ca. 3% 

pro Jahr zurückgehen. Dieser Förderrückgang wird die weltweit verfügbare Ölmenge 

im Jahr 2030 auf etwa die Hälfte der heutigen Menge reduzieren. 

Darüber hinaus reduziert der steigende Energieaufwand zur Förderung des verbleibenden 

Öls die in der Nettobilanz gewinnbare Ölmenge. Dies wird dazu führen, dass die errechneten 

Fördermengen zu einem geringeren Anteil als berechnet für den Endverbrauch verfügbar 

werden, auch wenn dies mangels belastbarer Daten nicht quantifizierbar ist. In einem 

späteren Kapitel wird dieser Aspekt nochmals aufgegriffen. 

Ob diese Vorausschau richtig ist, wird sich relativ bald zeigen: Entweder wird sich die 

weltweite Wirtschaft in den kommenden beiden Jahren bei steigendem Ölverbauch erholen 
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und dieses Szenario widerlegen oder der steigende Ölpreis wird den Aufschwung 

einbremsen und an die sinkenden Förderquoten anpassen, wie auch immer die Rhetorik und 

die Interpretationen lauten werden. Eine dritte Entwicklungsmöglichkeit besteht darin, dass 

die Ölförderung bei sinkendem Preis zurückgehen wird, ohne dass das wirtschaftliche 

Wachstum eingebremst würde. Das würde darauf hindeuten, dass diejenigen richtig lägen, 

die einen „Peak of Demand“ erkennen wollen, der durch den freiwilligen Verzicht auf 

weiteren Ölverbrauch und durch proaktiven Umstieg auf alternative Energietechnologien 

getrieben wäre. 

4.1.6 Auf dem Weltmarkt verfügbare Ölmengen 

Ein zusätzlicher Aspekt der fortschreitenden Ölförderung ist, dass die Ölexportstaaten 

gerade bei einer Verknappung von Erdöl finanziell profitieren werden. Dies kann dazu 

führen, dass dort der heimische Ölkonsum noch wesentlich länger ansteigt als in den von 

Importen abhängigen Verbraucherstaaten. 

Das wiederum bedeutet, dass die verfügbaren Exportmengen wesentlich schneller 

zurückgehen werden als die Fördermengen. Insbesondere Staaten, die bereits über dem 

Fördermaximum sind, werden schnell vom Ölexporteur zum Ölimporteur mutieren. 

Abbildung 19 zeigt zwei aktuelle Beispiele: Indonesien gehörte bis vor wenigen Jahren der 

OPEC an. Seit die Ölimportmengen die Exporte übersteigen, wäre es gegen die eigenen 

Interessen des Landes, einem Kartell der Ölexporteure anzugehören – im Gegenteil, der 

ehemalige Vorteil hoher Ölpreise verkehrt sich mit dem Wechsel zum Importeur schlagartig 

in einen Nachteil. Konsequenterweise folgte im Jahr 2008 der Austritt aus der OPEC, parallel 

dazu wurde die Subvention des heimischen Ölverbrauchs gestrichen, da sie dem Staat zu 

kostspielig wurde (Musch-Borowska 2008). 
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Abbildung 19: Ölförderung, Verbrauch und Export- bzw. Importmengen von Öl (BP 2009) 

Das Erreichen des Fördermaximums in Großbritannien führte bei stagnierendem heimischen 

Verbrauch zu stetig sinkenden Exporten. Bereits 5 Jahre nach Erreichen des 

Fördermaximums wechselte Großbritannien im Jahr 2005 von einem der wichtigsten 

Ölexportstaaten zum Ölimporteur mit entsprechender Konsequenz für die nationale 

Handelsbilanz. 

Abbildung 20 zeigt diese Verhältnisse für einige wichtige Ölförderstaaten. Insbesondere der 

in Saudi Arabien stark steigende Ölkonsum reduziert die Exportmengen. Im Jahr 2008 lag 

der Ölexport bereits 7% unter dem Wert von 2005. Im Iran sinken die Exportmengen trotz 

leicht gestiegener Fördermengen seit 2003. Besonders aber in Venezuela und Mexiko zeigt 

sich, wie schnell die Exportmengen nach Überschreiten des Fördermaximums zurückgehen, 

falls parallel der heimische Verbrauch weiter zunimmt. In Mexiko haben sich die 

Exportmengen gegenüber 2004 bereits um 40% reduziert. 

 

Abbildung 20: Ölförderung, Verbrauch und Export- bzw. Importmengen wichtiger Ölförderstaaten (BP 2009) 

Eine Extrapolation dieser Trends und Analyse aller Förderregionen lässt es wahrscheinlich 

werden, dass um das Jahr 2030 nur noch unbedeutende Mengen Erdöl nach Mitteleuropa 

gelangen, und diese nur zu ungewöhnlich hohem Preis (GermanHy 2009). 
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Diese Aussage kann man als drittes wesentliches Ergebnis aus dieser Analyse formulieren: 

• Im Jahr 2030 wird Mitteleuropa nur noch geringe Mengen Erdöl zu überproportional 

hohen Kosten importieren. 

• Diese Trends werden durch den sinkenden EROEI (Energy Return on Energy 

Invested) noch verstärkt. 

4.1.7 Vergleich mit anderen Analysen 

Aus einer globalen langfristigen Perspektive betrachtet ist es unwichtig, das exakte Jahr des 

Fördermaximums zu benennen. Aufgrund der Datenunsicherheit kann es auch nicht mit 

Sicherheit prognostiziert werden. Wichtiger ist es, die dafür kausalen Strukturen zu 

verstehen um zu begreifen, dass mit jedem Jahr die Fördersituation schwieriger werden wird.  

Altvater et Geiger (2010) führen in ihrem Beitrag für das Projekt „Save our Surface“ einen 

detaillierten Vergleich mit den Szenarien der Internationalen Energieagentur durch. An dieser 

Stelle wird nochmals auf ein paar spezifische Aspekte eingegangen, die vor allem die sich 

ändernde Kommunikationsstrategie der IEA betreffen. 

Sollte die Ölförderung tatsächlich nochmals ansteigen, so sollte man dies nicht als Beweis 

dafür werten, dass die Situation entspannt sei. Tatsächlich bedeutet es, dass wieder 

versäumt wurde, ein Jahr für einen gleitenden Übergang weg von fossilen Energieträgern zu 

nutzen. Damit nimmt auch die Wahrscheinlichkeit dafür zu, dass der Förderrückgang in den 

folgenden Jahren umso stärker ausfallen und die Wirtschaft in noch größerer Ölabhängigkeit 

getroffen wird. 

Seit der ausführlichen Analyse aus dem Jahr 1995 warnten der britische Geologe Colin 

Campbell (u.a. ehemals Vizepräsident von Fina Norwegen) und der französische Geologe 

Jean Laherrere (ehemals bei Total) zunehmend vor dem bevorstehenden Ölfördermaximum. 

Damals hatten sie das Fördermaximum von konventionellem Erdöl im Zeitraum 2000-2010 

erwartet. Die Unsicherheit führten sie auf die unsichere Datenlage hinsichtlich der 

Reservezahlen der OPEC-Staaten zurück (Campbell et Laherrere 1995). Tatsächlich wurde 

im Jahr 2005 mit 73,7 Mb/Tag die bisher höchste Förderrate erreicht (EIA 2010). Bis Ende 

2009 ist die konventionelle Ölförderung um 2% zurückgegangen. Nur bei Berücksichtigung 

aller „Ölsorten“ (NGL, Agrofuels, „processing gains“) ist die Gesamtförderung aller flüssigen 

Kohlenwasserstoffe von 84,6 Mb/Tag im Jahr 2005 auf 85,4 Mb/Tag im Jahr 2008 

angestiegen (EIA 2010). Die Förderung von Erdöl jedoch liegt seit 2005 praktisch auf einem 

Plateau, wobei der stärker werdende Förderrückgang der Mehrzahl der Staaten durch eine 

Ausweitung der Produktion in immer weniger Staaten ausgeglichen wurde. 

Dass z.B. Saudi Arabien seit 2005 die Förderung und erst recht die Exporte trotz eines 

Ölpreisanstieges für Arabian Light von 49 USD/Fass im Jahr 2005 auf 94 USD/Fass im Jahr 
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2008 nicht erhöht, sondern abgesenkt hat, deutet sehr stark auf externe, nicht-ökonomische 

Zwänge hin. 

Seit dem Jahr 2000 aktualisiert Colin Campbell seine Szenariorechnungen mit neuen Daten 

unter Einbeziehung unkonventioneller Ölsorten. Im April 2009 veröffentlichte er das letzte 

Update mit einem Fördermaximum aller flüssigen Kohlenwasserstoffe im Jahr 2008 

(Cambbell 2009). 

Die Arbeitsgruppe um Kjell Aleklett an der Universität von Uppsala veröffentlichte im Jahr 

2007 eine ausführliche Analyse der künftigen Ölförderung (Robelius 2007). Für alle großen 

Ölfelder wurden detaillierte Förderprofile erfasst und deren weiterer Verlauf berechnet. Die 

Berücksichtigung aller bekannten Ölfunde und deren zeitnahe Entwicklung führte zu dem 

Ergebnis, dass die maximale Ölförderung zwischen 2005 und 2014 erreicht werde. Das 

Förderniveau werde zwischen 83 und 94 Mb/Tag liegen. Je nach Annahme, wie schnell die 

Felder erschlossen werden und wie viel Öl zu entnehmen ist, werde die Ölförderung im Jahr 

2050 zwischen 25 und 50 Mb/Tag liegen. Diese Analyse stellt bis heute die detaillierteste 

Berechnung der künftigen Ölförderung dar.  

Das in der vorliegenden Studie abgeleitete Förderprofil (Abbildung 17) erwartet die 

Ölförderung im Jahre 2050 bei 26 Mb/Tag. Grundlage ist die Fortschreibung von regionalen 

Trends wie oben beschrieben. 

In Deutschland veröffentlichte der Leiter der Ressourcenabteilung innerhalb der BGR, Karl 

Hiller, im Jahr 1998 einen Aufsatz, der die Sichtweise von Colin Campbell teilt und sich in 

einem Zitat zusammenfassen lässt: „Therefore trouble lies ahead“ (Hiller 1998).  

Anschließend ging er in den Ruhestand. Sein Nachfolger Peter Gehrling war Mitglied von 

ASPO und teilte die Auffassung eines Fördermaximums vor 2015 (BGR 2005). Heute ist er 

innerhalb der BGR für ein anderes Thema zuständig. Der nachfolgende Leiter, Hilmar 

Rempel, sieht die Situation wesentlich entspannter und erwartet ein Fördermaximum nicht 

vor dem Jahr 2020. Allerdings weist auch er darauf hin, dass die optimistischen Prognosen 

der IEA im World Energy Outlook nicht realistisch und nicht durch entsprechende Ölfunde 

abgedeckt seien (BGR 2009). Seit Ende 2010 ist Prof. Cramer für die Abteilung zuständig. 

Dieser erwartet ein geologisch bedingtes Fördermaximum nicht vor dem Jahr 2035 (BGR 

2010, Cramer 2010). 

Ebenfalls in Deutschland veröffentlicht die LBST (Zittel, Schindler) in unterschiedlichem 

Zusammenhang seit 1998 eigene Analysen zur Ölförderung (Schindler et Zittel 1998, 

Schinder et Zittel 2000, Schinder et Zittel 2000a, Schindler et Zittel 2000b, Campbell et al. 

2002, Schindler et Zittel 2004, Zittel et Schindler 2005, Schindler et Zittel 2007, Schindler et 

Zittel 2007a, Zittel et Schindler 2009, Zerta et al. 2010). Diese basieren im wesentlichen auf 

den Methoden von Campbell und Laherrere unter Berücksichtigung detaillierter Daten der 

einzelnen Ölfelder aus unterschiedlichen Förderregionen.  
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Aus diesem Kreis ging auch die Gründung von ASPO-Deutschland im Jahr 2007 hervor, zu 

deren Exponenten neben den Genannten die Geologen Wolfgang Blendinger (TU Clausthal) 

und Klaus Bitzer (Universität Bayreuth) sowie Martin Held (Ev. Akademie Tutzing) zählen. 

Die Internationale Energieagentur thematisierte im World Energy Outlook 1998 erstmals die 

Möglichkeit eines Fördermaximums vor dem Jahr 2020: „For the first time, the WEO’s oil 

supply projections have to consider the possibility that the production of conventional oil 

could peak before 2020“ (WEO 1998). Dem folgte die neutrale Würdigung der beiden 

unterschiedlichen Sichtweisen in eigenen Unterkapiteln, die mit „the pessimist’s view“ and 

„the optimist’s view“ tituliert wurden. Diesem Bericht waren mehrere Diskussionen zwischen 

Colin Campbell und Keith Miller, dem Hauptautor des Berichtsteils zur künftigen 

Ölversorgung, vorausgegangen (Campbell 1999). 

Der erste Balken in Abbildung 21 zeigt die Erdölversorgung im Jahr 2030 gemäß WEO 1998. 

Es wurde erwartet, dass die konventionelle Ölförderung zwischen 2010 und 2015 das 

Fördermaximum überschreite. Bis zum Jahr 2030 klaffte eine Differenz zwischen Nachfrage 

und Angebot von fast 80 Mb/Tag. Diese Differenz sollte mit noch nicht entdeckten 

unkonventionellen Ölvorkommen gefüllt werden, um den errechneten Bedarf bis 2030 zu 

decken. Um den spekulativen Charakter zu betonen, wurden diese Mengen explizit mit 

„balancing item“ bezeichnet.  

In späteren Jahren rückte die IEA von dieser Einsicht ab. Grundlage der neuen Bewertung 

bildete eine von der amerikanischen Energiebehörde in Auftrag gegebene Untersuchung, 

wie viel Öl man vermutlich zwischen 1995 und  2025 noch finden werde. Diese Studie der 

US Geological Survey (USGS 2000) wurde im Jahr 2000 rechtzeitig zum Nachfolgebericht 

des World Energy Outlook veröffentlicht. Sie kam zu dem Ergebnis, dass man bis 2025 

möglicherweise noch zwischen 495 und 1.589 Gb an Öl finden werde (USGS 2000). 

Allerdings ist die Formulierung so weich gewählt  („…to assess resources which have the 

potential to be added to reserves within a 30 years timeframe….“) und die Bandbreite so 

groß, dass beliebiger Interpretationsspielraum bleibt. Zusätzlich zur geologischen 

Abschätzung wurde explizit ein Term „reserve growth“ eingeführt. Dieser sollte dem Aspekt 

Rechnung tragen, dass nachgewiesene Reserven mit der Zeit nach oben korrigiert würden. 

Bis 2025 wurde das Reservewachstum mit 281 bis 1.178 Gb angegeben. Allein schon diese 

Vermischung von geologischen und ökonomischen Begrifflichkeiten sorgte für viel Kritik. 

Eine kritische Analyse der USGS Studie findet man beispielsweise in Zittel et Schindler 

(2004). 

Der World Energy Outlook 2000 war bereits von der Studie des USGS beeinflusst, die 

Sichtweise von Colin Campbell mit der Möglichkeit eines nahen Fördermaximums wurde 

nicht mehr erwähnt. Der Erdölbedarf war zwar etwas geringer als im Vorjahresbericht 



[Text eingeben] 

52 

 

angenommen, aber dafür wurden keinerlei Probleme oder Risiken benannt, die Förderung 

adäquat auszuweiten. 

Im World Energy Outlook 2002 und 2004 wurde der Bedarf im Jahr 2030 fast unverändert 

bei 120 Mb/Tag gesehen. Die Bereitstellung erfolgt über eine gegenüber dem WEO 1998 

verdoppelte Ölförderung sowohl der OPEC als auch der Nicht-OPEC-Staaten. Der Begriff 

„balancing item“ ist verschwunden, auch nicht-konventionelles Erdöl spielte eine 

untergeordnete Rolle. Begründet wurde dies mit den möglichen Ölfunden gemäß der USGS-

Studie. Dabei wurden deren Ergebnisse fälschlicherweise auf das Jahr 2000 (dem Jahr der 

Veröffentlichung) bezogen, wohingegen sich die Studie selbst auf das Basisjahr 1995 

(1.1.1996) festlegte. Diese Aspekte wurden in Zittel et Schindler (2004) ausführlich diskutiert. 

Allerdings wird in diesem World Energy Outlook auch die schlechte Datenqualität als 

Problem thematisiert – „The reliability of reserves data reporting by oil companies has been 

called into severe question” (WEO 2004, Seite 32) – und vor möglichen 

Versorgungsproblemen gewarnt – „risks will grow of a supply disruption at the critical choke 

points through which oil must flow“ (WEO 2004, Seite 32). 

Im Jahr 2006 änderte die IEA wiederum ihre Sichtweise, der Bedarf im Jahr 2030 ging im 

Szenario weiter zurück. Diesmal wurde die Ölversorgung vor allem durch eine Ausweitung 

der Förderung in den Nicht-OPEC-Staaten sicher gestellt. Jetzt mischten sich zunehmend 

kritische Bemerkungen in den Text. So wurde vor möglichen Versorgungsunterbrechungen 

gewarnt – „the growing insensitivity of oil demand to price accentuates the potential impact 

on international oil prices if a supply disruption …“ (WEO 2006, Seite 39) –, und die für diese 

Ausweitung notwendigen massiven Investitionen in Frage gestellt – „there is no guarantee 

that all of the investment needed is forthcoming“ (WEO 2006, Seite 40). 

Die Sichtweise wurde im folgenden WEO 2007 weitgehend beibehalten. Allerdings wurde 

jetzt wieder vermutet, dass der Förderbeitrag der OPEC Staaten deutlich stärker werde. 

Hierzu wurde angenommen, dass sich die Förderung der OPEC Staaten des mittleren 

Ostens von 24,1 Mb/Tag im Jahr 2006 auf 45 Mb/Tag im Jahr 2030 fast verdoppeln werde, 

das sind 30% mehr als im WEO 2006 angenommen. Allein in Saudi Arabien wurde ein 

Anstieg auf 17,5 Mb/Tag erwartet. Auch wenn man betonte, dass die verfügbaren 

Ölressourcen ausreichend seien – „world oil ressources are judged to be sufficient to meet 

the projected growth in demand” (WEO 2007, Seite 43) –, fand sich zunehmend die 

Warnung, dass dies eben nicht so sei – „A supply-side crunch in the period to 2015, involving 

an abrupt escalation in oil prices, cannot be ruled out” (WEO 2007, Seite 43). 

In den letzten Jahren hat sich die Begründung dahingehend verstärkt, dass zwar genügend 

Öl vorhanden sei, dass aber die Förderstaaten – insbesondere die OPEC-Staaten – 

möglicherweise nicht ausreichend in die Erschließung dieser Reserven investieren würden 

(WEO 2008: „Most incremental oil will come from OPEC countries – if they invest enough”; 
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Seite 40). Darüber hinaus wird zunehmend auch der Förderrückgang der produzierenden 

Ölfelder als Problem identifiziert. Die Warnungen werden deutlicher: „For all uncertainties 

highlighted in this report we can be certain that the enegy world will look a lot different in 

2030 than it does today” (WEO 2008, Seite 49). 

Im Bericht des Jahres 2009 werden die Warnungen noch stärker betont, es werden immer 

mehr Indizien für zunehmende Schwierigkeiten der Öl- und Gasbereitstellung genannt, die 

Rahmenbedingungen werden schwieriger – aber das Referenzszenario zeigt für das Jahr 

2030 dennoch Ölverbrauchswerte, die fast identisch zum Vorjahr sind, das heißt mit einem 

ungebrochenen Anstieg. Diesmal wird erstmals der Beitrag von Flüssiggasen (Natural Gas 

Liquids) hervorgehoben: Er soll von 10,8 Mb/Tag im Jahr 2008 auf 18,9 Mb/Tag im Jahr 

2030 ansteigen. Parallel dazu heisst es: „The scale and breadth of the energy challenge is 

enormous – far greater than many people realise” (WEO 2009, Seite 41). 

Mit fast jedem neuen WEO wurde der prognostizierte Ölbedarf weiter reduziert, die Reserven 

seien ausreichend, diesen Bedarf zu decken (Siehe Abbildung 21). Allerdings wurden die 

Aussagen auch zunehmend widersprüchlicher. Während die Detailanalysen immer neue 

Probleme der Förderung von Öl und Gas aufzeigen, zeigt das Referenzszenario keinen 

Zusammenhang zu dieser kritischen Sichtweise.  

 

Abbildung 21: Szenarioergebnis der Weltölförderung im Jahr 2030 gemäß verschiedener Ausgaben des World Energy 
Outlook der Internationalen Energieagentur 

Zur Berechnung der Energienachfrage wird im World Energy Outlook von exogen 

vorgegebenen Energiepreisen und exogen angenommenen Wachstumsraten des 
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Bruttosozialproduktes ausgegangen. Abbildung 22 zeigt die Veränderung in den Annahmen 

der IEA für die Ölpreisentwicklung zwischen 1998 und 2007. 

Im Jahr 1998 wurde dem Trend der vergangenen Jahre folgend ein fast konstanter Ölpreis 

von 25 USD/Fass (nominal) für das Jahr 2020 angenommen. In den folgenden Berichten bis 

einschließlich WEO 2004 wurde der bis dahin erfolgte Preisanstieg als nur kurzfristig 

interpretiert, dem zunächst ein Rückgang mit einem anschließenden leichten Anstieg folgen 

werde, bis der Ölpreis im Jahr 2030 bei 29 USD/Fass läge. Der mittelfristig zu erwartende 

Preisrückgang wurde damit begründet, dass der kurzfristig hohe Ölpreis die Firmen zu neuen 

Investitionen und einer Ausweitung der Förderung anreizen werde, wobei deren Motivation 

unklar blieb, Geld auszugeben um den Ölpreis zu reduzieren. 

Erst in den folgenden Jahren wurde, der Realität hinterhereilend, die Preisannahme für 2030 

stetig nach oben korrigiert. Noch im Mai 2008 verwies die deutsche Bundesregierung in 

Antwort auf eine Anfrage über die Ölpreisannahme in ihren Prognosen für 2010 und 2020 

auf die Ölpreise, die zwei Jahre vorher im World Energy Outlook festgelegt wurden (BMWi 

2008).  

 

Abbildung 22: Entwicklung des Ölpreises seit 1990 und Veränderung der Ölpreisannahmen der IEA zwischen 1998 und 
2007 

Die Funktion des World Energy Outlook der IEA ist eine klar politische: Die IEA gibt damit 

den Rahmen für nachfolgende Analysen staatlicher Institute im Auftrag der nationalen 

Regierungen vor. Diese Analysen wiederum dienen als Ausgangspunkt für 

Wirtschaftsprognosen, Steuerschätzungen, Verkehrswegeplanung etc. Damit können 
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nationale Regierungen jedoch nur sehr zeitverzögert auf reale Veränderungen reagieren. 

Dies wiederum konterkariert den eigentlichen Gründungsauftrag der IEA, als 

Frühwarnsystem der Ölverbraucherstaaten zu agieren und Krisen wie 1973 oder 1979 zu 

verhindern (Kissinger 1978). 

Berücksichtigt man zusätzlich einen konservativen, den Status Quo fortschreibenden 

Charakter der Energieberichte, so ist man versucht innerhalb dieses Konstruktes das 

institutionelle Agieren der IEA eher als das eigentliche Problem denn einen Beitrag zur 

Lösung des Problems zu identifizieren. 

Die IEA hätte eigentlich die Aufgabe, nationale Regierungen frühzeitig auf mögliche 

Versorgungsengpässe und Probleme aufmerksam zu machen, um rechtzeitig entsprechende 

Maßnahmen einzuleiten und den zeitgemäßen Übergang von fossilen zu regenerativen 

Energieträgern als Risiko minimierende Strategie einzufordern. Genau das tut sie nicht oder 

viel zu wenig. Im Gegenteil, ihre Studien dienen als Begründung für die möglichst lange 

Fortschreibung des Status Quo. 

Das Cambridge Energy Research Institute unter Leitung von Daniel Yergin versucht alles, 

um in seinen Veröffentlichungen Bedenken bezüglich einer bevorstehenden Ölverknappung 

zu zerstreuen. Während die Ölverfügbarkeit nicht als Problem gesehen wird, konzentriert 

man sich zunehmend – wie auch die Ölfirmen und die IEA – auf die Nachfrageseite: „Forget 

peak oil – demand is the key to oil’ future“ (Yergin 2009). 

4.1.8 Energy Return on Energy Invested (EROEI) 

In diesem Abschnitt wird auf die Tatsache eingegangen, dass bei fortschreitender Förderung 

der energetische Aufwand zur Bereitstellung des Öls steigt. Ab dem Zeitpunkt, wo der 

energetische Aufwand den Energieinhalt des geförderten Erdöls übersteigt, wird die 

Förderung zum energetisch negativen Selbstzweck und vermutlich bald danach eingestellt 

werden. 

Analysen zum EROEI (Energy Return on Energy Invested) werden in der Regel indirekt über 

die steigenden Kosten und deren Korrelation zum Energieeinsatz durchgeführt (Gagnon et 

al. 2009). Dies zeigt zwar die Trends vermutlich richtig, dürfte im Detail aber nicht allzu 

belastbar sein. Direkte Analysen zum Energieaufwand der Förderung werden in der Regel 

nur punktuell für einen konkreten Zeitpunkt duchgeführt (Keesom et al. 2009, Pieprzyk et al. 

2009).  

An dieser Stelle werden zunächst Beispiele für steigende Förderkosten anhand von 

Firmenberichten gegeben. Es wird das Ergebnis einer weltweiten Analyse kurz skizziert 

mitsamt der Schlussfolgerung, dass spätestens um 2035 vermutlich der Förderaufwand den 

Ertrag übersteigt, wobei die Analyse darauf hindeutet, dass dieser Zeitpunkt auch viel näher 

liegen kann (vgl. van Leeuwen et al. 2009). 
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Am Beispiel der dänischen Öl- und Gasförderung wird der steigende Aufwand exemplarisch 

im Detail aufgezeigt. Grundsätzlich nimmt der Energieaufwand aus mehreren Gründen zu: 

• Das Förderprofil eines einzelnen Feldes zeigt, dass die Förderrate mit der Zeit 

abnimmt, da der Wasseranteil in der Bohrung stetig steigt  

• Zusätzlich muss mehr Aufwand getrieben werden um das Absinken des 

Förderdruckes in der Lagerstätte zu reduzieren. Dieser Aufwand steigt mit der Zeit. 

• Drittens aber werden immer ungünstigere Vorkommen erschlossen. Diese erfordern 

mehr Energieaufwand, weil die Förderhöhe und die Viskosität des Öls zunehmen und 

die Qualität des Öls abnimmt. Letzteres bedeutet steigenden Energieaufwand zur 

Raffination des Erdöls. 

Eine Methode zur Quantifizierung besteht darin, diesen Aufwand indirekt über die steigenden 

Kosten abzuschätzen. Beispielsweise gibt die Firma Petrobras an, dass die 

durchschnittlichen Förderkosten von etwa 5,40 USD/Fass im Jahr 1999 auf 26 USD/Fass im 

Jahresdurchschnitt 2008 angestiegen sind. Dies entspricht einem Anstieg um den Faktor 5 

bzw. von 17% pro Jahr. Diese Kosten wurden als durchschnittliche Förderkosten über alle 

Felder ermittelt (Petrobras 2010). Die Grenzkosten der Erschließung neuer Felder liegen 

deutlich höher. 

Die Analyse der Quartalsberichte der Firma Shell zeigt diesen Trend ebenfalls (Abbildung 

23). Im Unterschied zur Firma Petrobras ist bei Shell die Ölförderung jedoch gegenüber 1998 

um über 30% zurückgegangen. Dennoch sind die Ausgaben für Exploration und Förderung 

von 6 Mrd. USD im Jahr 1998 auf  etwa 20 Mrd. USD im Jahr 2009 angestiegen. Bezieht 

man diese Ausgaben nur auf die Ölförderung dann entspricht dies spezifischen Ausgaben 

von 6-8 USD/Fass Erdöl im Jahr 1998 gegenüber 36-38 USD im Jahr 2009, ein Anstieg um 

den Faktor 6. 

Abbildung 23 macht ebenfalls deutlich, dass der Beitrag der Teersandförderung und 

Aufbereitung seit 2003 mit 80 kb/Tag nicht höher lag als im Jahr 2003.  
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Abbildung 23: Entwicklung der Ölförderung der Firma Shell seit 1998 und steigende Ausgaben für Exploration und 
Förderung (E&P expenses) 

Die Ausgaben für die Teersandförderung stiegen jedoch deutlich an. Im Jahr 2009 betrugen 

sie 750-800 Mio. USD. 

Setzt man die Quartalsausgaben für Exploration und Förderung zur Quartalsfördermenge 

von Erdöl in Beziehung, so erhält man ein Maß für die spezifischen Förderkosten wie in 

Abbildung 24 dargestellt. Der Trend ist eindeutig, die direkte quantitative Interpretation muss 

jedoch etwas vorsichtiger formuliert werden. Erstens beinhalten die durchschnittlichen 

Kosten auch die Förder- und Explorationsausgaben für Erdgas, daher ist der Bezug nur auf 

Erdöl nicht vollständig, wenngleich der Trend richtig wiedergegeben wird. 

Zum Zweiten sind die Ausgaben für die Teersandförderung nur über einen relativ kurzen 

Zeitraum explizit ausgewiesen. Hier wäre eine längere Zeitreihe über mehr als 3 Jahre 

wesentlich aussagekräftiger. Die Ausgaben für die Teersandförderung entsprechen in etwa 

den Grenzkosten. Im Jahr 2008 lagen diese Kosten bei über 100 USD/Fass synthetischem, 

aus Teersand gewonnenem Öl. 
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Abbildung 24: Durchschnittliche Ausgaben für Förderung und Exploration bezogen auf das im gleichen Quartal 
geförderte Öl. Die braune Kurve gibt nur die Ausgaben für Teersande bezogen auf deren Förderung 

Abbildung 25 zeigt die von der US Energy Information Administration erhobenen 

Explorationskosten von Erdöl in den USA (onshore und offshore), in Europa und gemittelt 

über den Rest der Welt (US-EIA 2009). Die Angaben zeigen jeweils den Mittelwert über eine 

Dreijahresperiode. Etwa seit dem Jahr 2000 steigen die Kosten im Offshore-Bereich 

dramatisch an. Auch hier zeigt sich sicher keine zufällige Koinzidenz mit dem Ölpreisanstieg 

seit dem Jahr 2000. 
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Abbildung 25: Durchschnittliche Ausgaben für die Exploration von Erdöl („finding costs“) getrennt nach USA (onshore, 
offshore), Europa (offshore) und sonstige Länder (US-EIA 2009) 

Hall und Mitarbeiter dehnten diese Analyse auf die weltweite Ölförderung aus (Gagnon et al. 

2009, Hall et al. 2009). Zudem wurden die ökonomischen Daten mit entsprechenden 

Skalierungsfaktoren in Energieverbrauchszahlen umgerechnet. Das Ergebnis dieser Analyse 

ist in Abbildung 26 dargestellt.  

Die Daten wurden für den Zeitraum 1992-2006 ermittelt. In dieser Analyse zeigt sich eine 

ähnlicher Trend für den Energieaufwand, wie ihn die steigenden Explorations- und 

Förderkosten andeuten: Der Aufwand steigt überproportional. Bis zum Jahr 2000 lag der 

EROEI etwa beim Faktor 25-30. In den letzten Jahren hat er sich deutlich reduziert. Die 

Extrapolation dieser Zeitreihe legt nahe, dass um das Jahr 2020 der Energieaufwand negativ 

wird, d.h. dass dann die Erdölförderung mehr Energie verschlingt, als sie zur Verfügung 

stellt. (Ab diesem Zeitpunkt könnte dann nur mehr die besondere Energiequalität des Erdöls, 

nicht aber die energetische Bilanz seiner Förderung für eine weitere Nutzung sprechen) 
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Abbildung 26: Abschätzung des EROEI für die weltweite Öl- und Gasförderung mit Extrapolationen (Gagnon et al. 
2009). Nach dieser Darstellung wird vermutlich um 2020 die Energiegewinnung aus Erdöl durch den steigenden 
Förderaufwand ausgeglichen, sodass die Förderung keinen Energiegewinn mehr bedeutet 

Im Folgenden wird am Beispiel der dänischen Erdöl- und Erdgasförderung der steigende 

Energieaufwand verdeutlicht. Abbildung 27 zeigt die Entwicklung der Öl- und Gasförderung 

in Dänemark. Zusätzlich ist in der Grafik die mit dem Erdöl geförderte Wassermenge 

eingetragen. Diese steigt mit der Zeit, im Jahr 2009 wurde fast vier Mal soviel Wasser als 

Erdöl gefördert. Das Wasser wurde vom Öl abgetrennt und zur Druckerhöhung in die 

Lagerstätte zurückgepumpt. Zusätzlich wird auch ein Teil des geförderten Erdgases in die 

Lagerstätte eingepresst. 
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Abbildung 27: Erdöl- und Erdgasförderung in Dänemark (ENS 2010) 

Mit folgenden vereinfachenden Annahmen kann man daraus den steigenden 

Energieaufwand und die damit verbundenen Treibhausgasemissionen abschätzen: 

• Der Förderaufwand wird mit 3 kWhel (kWh – Strom) je Barrel Flüssigkeit 

angenommen. Tatsächlich hängt er von Fördertiefe, Lagerstättendruck, 

Bohrungsdurchmesser und Viskosität der geförderten Flüssigkeit ab. Da der 

Lagerstättendruck abfällt, steigt auch der spezifische Aufwand. Hier wird 

angenommen, dass dieser Mehraufwand durch die reduzierte Viskosität bei 

zunehmendem Wasseranteil ungefähr ausgeglichen wird. Real gemessene Werte 

schwanken zwischen 2–25 kWh/bbl (van Leeuwen et al. 2009).  

• Der Injektionsaufwand für Wasser wird konstant mit 3 kWhel/bbl Wasser 

angenommen. Der gegenüber der Förderung erhöhte Aufwand ist zur Bereitstellung 

des notwendigen Injektionsdruckes angenommen. Im Lauf der Zeit sollte sich der 

spezifische Aufwand proportional zum Nachlassen des Lagerstättendruckes und 

damit zur Druckdifferenz reduzieren. 

• Der Injektionsaufwand für Erdgas wird konstant mit 5 kWhel/bbl Erdgas angenommen. 

Dieser ist wegen des notwendigen Verdichtungsaufwandes deutlich höher als bei 

Wasser. 

• Zusätzlich wird angenommen, dass der Energieaufwand für die Aufbereitung und den 

Transport des Erdöls konstant etwa 30 kWhPEV/bbl beträgt  
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Legt man diese Annahmen zugrunde, so ergibt sich der in Abbildung 28 dargestellte 

Stromverbrauch. Zur Zeit der höchsten Wasserreinjektion wurden für die gesamte Öl und 

Gasförderung etwa 4 TWh/a Strom zum Betrieb der Pumpen und zur Verdichtung von 

reinjiziertem Gas und Wasser benötigt.  

 

Abbildung 28: Erdölförderung und steigender Energieverbrauch zum Betrieb der Pumpen und Verdichter sowie zur 
Raffination des Erdöls 

Unterstellt man einen Wirkungsgrad der Stromerzeugung von 30% und zusätzlich einen 

Eigenverbrauch von 8% (127 kWhPEV/bbl) für die Aufbereitung des Rohöls zum Endprodukt 

und Transport, so stieg der gesamte Primärenergieaufwand von 150 kWh/bbl zu Beginn der 

Förderung im Jahr 1972 auf 250 kWh/bbl bzw. 16% im Jahr 2008 an. Damit reduzierte sich 

der EROEI von 11 auf 6,4. Die Zunahme des spezifischen Energieverbrauchs je Fass Erdöl 

ist in Abbildung 29 dargestellt. Da die Erdgasförderung relativ zur Erdölförderung gering ist 

(bezogen auf den Energieinhalt), kann ohne großen Fehler der Energieaufwand dem Erdöl 

angerechnet werden. 
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Abbildung 29: Errechneter EROEI für die dänische Öl- und Gasförderung unter Variation des spezifischen 
Energieaufwandes je gefördertes Barrel Erdöl 

Ähnliche Analysen kann man auch für andere Fördergebiete durchführen. Abbildung 30 zeigt 

das Ergebnis der Analyse für moderne Projekte mit Einpressung von Kohlendioxid (CO2-

EOR). Die Daten wurden einer aktuellen Studie entnommen und zeigen ein typisches Profil 

der Veränderung des Energieaufwandes über die geplante Lebensdauer der CO2-

Einpressung für ein älteres texanisches Ölfeld. Die Stromverbrauchswerte wurden (van 

Leeuwen et al. 2009) entnommen, die Umrechnung in Primärenergie erfolgt mit einem in der 

Ölbranche typischen Stromerzeugungswirkungsgrad von 30%. Zusätzlich wurde der 

Energieaufwand für die Raffination und den Transport des Öls mit 8% vom Energieinhalt 

berücksichtigt (127 kWh/bbl). 

Die beiden Grafiken zeigen den unterschiedlich starken Einfluss einer Erhöhung des 

Förderaufwandes auf den Gesamtenergieaufwand je Fass Öl: Liegt der Förderaufwand 

relativ niedrig – wie in Dänemark –, so wird der spezifische Energieaufwand durch die 

Verluste in der Raffinerie und beim Transport dominiert. Die Erhöhung des Förderaufwandes 

um den Faktor sieben erhöht den Gesamtaufwand nur um 70%. 

Anders bei Ölfeldern mit energieaufwändiger CO2-Einpressung. Der Anstieg des 

Förderaufwandes um den Faktor 10 erhöht den spezifischen Energieaufwand um den Faktor 

drei, da der Förderaufwand – vor allem durch den hohen Kompressionsaufwand zur CO2-

Einpressung bedingt – einen wesentlich größeren Anteil hat. 
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Abbildung 30: Veränderung der Förderraten und des Energieeinsatzes für ein berechnetes EOR-Projekt mit CO2-
Einpressung in ein real existierendes Erdölfeld in Texas (van Leeuwen 2009) 

Abbildung 31 zeigt den Einfluss auf den EROEI für beide Fälle. Für die dänische Förderung 

halbiert er sich unter den getroffenen Annahmen von 11 zu Förderbeginn im Jahr 1972 auf 

6,4 im Jahr 2008. Betrachtet man nur den Energieaufwand zur Förderung (ohne Raffinerie 

und Transport), so sinkt er von 94 auf 13. 

Die Bedingungen zur CO2-Einpressung sind anders. Hier sinkt der EROEI von 10,2 zu 

Beginn auf 3,3 nach 17 Jahren. Würde man auch hier nur die Förderung isoliert betrachten, 

so wäre ein Rückgang von 54 auf 4,5 zu erwarten. 
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Abbildung 31: Veränderung des EROEI der dänischen Ölförderung und der Ölförderung eines texanischen Ölfeldes mit 
CO2-Einpressung, jeweils mit und ohne Berücksichtigung des Energieaufwandes der Aufbereitung zum Endprodukt 

Abschließend muss noch betont werden, dass diese Berechnungen auf einer Mischung von 

realen Daten und realitätsnahen Annahmen beruhen. Diese variieren jedoch abhängig von 

geologischen und technischen Gegebenheiten in einem großen Bereich. Daher können 

diese Beispiele das Prinzip und die Relevanz zeigen, aber sie erlauben keinen quantitativen 

Rückschluss auf den weltweiten Durchschnittswert. Dennoch zeigen erklären sie den 

Einfluss sich verschlechternder Förderbedingungen. 

 

4.2 Erdgas 

4.2.1 Einleitung 

In diesem Kapitel wird die künftige Verfügbarkeit von Erdgas analysiert. Die methodische 

Vorgehensweise ist ähnlich der Analyse der Erdölverfügbarkeit. Zunächst wird ein grobes 

Übersichtsszenario für die weltweite Verfügbarkeit dargestellt, um die Vorräte und deren 

Einfluss auf die künftige Förderung aufzuzeigen.  

Für Europa erfolgt eine Detaillierung, wobei insbesondere auf die heimische Förderung und 

den Importbedarf bzw. die Importmöglichkeiten eingegangen wird. Explizit wird auch auf die 

Verfügbarkeit nichtkonventioneller Erdgasressourcen, insbesondere auf Gas in 

Schiefergestein eingegangen. Auch wenn dies heute nur in den USA eine Bedeutung hat, so 
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wird das Potenzial in der öffentlichen Diskussion derart überhöht und eine problemlose 

Übertragung auf europäische Verhältnisse suggeriert, wie dies unrealistisch ist. 

4.2.2 Beschreibung der Analysemethode 

Erdöl und Erdgas haben eine sehr verwandte Entstehungs- und Fördergeschichte. Beide 

haben weitgehend ähnliche Eigenschaften bezüglich der Fördertechnologien. Daher können 

im wesentlichen dieselben empirischen Analysemethoden für Erdgas angewendet werden, 

wie sie bereits für Erdöl besprochen wurden. 

Der wesentliche Unterschied besteht darin, dass unter normalen Bedingungen  Erdöl in 

flüssiger und Erdgas in gasförmiger Konsistenz vorliegen. Dieser Unterschied hat allerdings 

weitreichende Konsequenzen: 

• Der Gewinnungsfaktor („yield“) ist wesentlich größer als bei Erdöl. Dieser 

beschreibt, welcher Anteil des im Gestein enthaltenen Erdöls oder Erdgases 

während der Förderung entnommen werden kann. Beträgt er bei Erdöl im 

weltweiten Mittel etwa 40%, so können etwa 80-85% des im Gestein 

enthaltenen Erdgases entnommen werden. Damit reduziert sich auch der 

Spielraum, mit höherem Aufwand und neuen Fördermethoden mehr Erdgas aus 

alten Gasfeldern zu entnehmen. Es gibt allerdings auch unkonventionelle 

Erdgasfelder in dichtem Gestein. Bei diesen Feldern kann man sehr wohl mit 

entsprechendem Aufwand die Entnahmerate erhöhen. 

• Die Energiedichte von Erdgas ist wesentlich geringer als von Erdöl: Erdöl enthält 

10 kWh Energie in einem Liter, Erdgas enthält 10 kWh in einem m³ unter 

Atmosphärendruck. Bei typischen Drücken von 80-120 bar benötigt Erdgas 

immer noch das zehnfache Volumen, um dieselbe Menge Energie zu speichern 

wie Erdöl. 

• Die unterschiedliche Energiedichte und Konsistenz führte zu unterschiedlichen 

Tansportmethoden von Erdöl und Erdgas. Erdgas ist flüchtig, es muss in 

geschlossenen unter Druck stehenden Behältern transportiert werden. Aufgrund 

der geringen Energiedichte eignen sich dazu Ferngasleitungen mit 80-120 bar 

Druck. Nur mit großem Aufwand kann Erdgas verflüssigt und mit Schiffen dem 

Erdöl vergleichbar transportiert werden. Dies aber erfordert hohe Investitionen 

mit langen Vorlaufzeiten in Verflüssigungsanlagen, Hafenanlagen am Verlade- 

und Zielort, Schiffe und Regasifizierungsanlagen am Zielort. 

• Daher haben sich im Unterschied zu Erdöl regionale Märkte gebildet, die 

weitgehend voneinander entkoppelt sind. Erdgasgewinnung und 

Erdgasverbrauch sind über feste Leitungen fest verbunden. Ein Austausch 

zwischen den regionalen Märkten erfolgt entweder durch den Bau einer 
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interkontinentalen Pipeline oder über die Einrichtung einer Schiffsverbindung 

zum Transport von verflüssigtem Erdgas (sog. Liquified Natural Gas – LNG). 

4.2.3 Reserven und Ressourcen 

In Abbildung 32 ist die Entwicklung der weltweit nachgewiesenen Reserven von Erdgas 

aufgetragen. Es ist vergleichbar zu Abbildung 11 mit der Darstellung der Reserveentwicklung 

von Erdöl. Auch hier haben sich die Reserven seit 1980 mehr als verdoppelt, obwohl die 

Gasförderung seit 1980 ebenfalls verdoppelt wurde. Den Grund des Reservewachstums 

bildet vor allem die nachträgliche Höherbewertung bereits gefundener und in Förderung 

befindlicher Gasfelder. 

Die regionale Verteilung der Reserven ist allerdings unterschiedlich zu Erdöl. Etwa 80% der 

Weltgasreserven liegen zu gleichen Teilen einerseits in den ehemals zentralplanenden 

Nachfolgestaaten der Sowjetunion und andererseits in den Staaten des Mittleren Ostens. 

Alle anderen Staaten haben einen geringen Anteil an den Gasreserven und sind auf Importe 

angewiesen, wenn sie den Verbrauch über die eigenen Fördermöglichkeiten hinaus erhöhen 

wollen. 

 

Abbildung 32: Entwicklung der nachgewiesenen Erdgasreserven (BP 2009) 

Abbildung 33 zeigt im Unterschied zu Abbildung 32 die zeitliche Entwicklung der Gasfunde in 

Abhängigkeit der Anzahl der erfolgreichen Explorationsbohrungen. Die Grafik gibt ein Maß 

für den zeitlich abhängigen Explorationserfolg und für die durchschnittliche Größe der neu 

Quelle: BP Statistical Review of World Energy
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gefundenen Gasfelder. Die Entwicklung auf dem Festland (onshore) und im Meer (offshore) 

ist getrennt dargestellt. 

Um das Jahr 1980 zeigt sich eine Trendänderung: Vor 1980 wurden vor allem große 

Gasfelder entdeckt. Mit den bis 1980 getätigten etwa 3200 NFW (fündige Bohrungen) 

konnten insgesamt 140.000 Mrd. m³ Gas entdeckt werden. Seit dieser Zeit wurden etwa 

10.000 weitere Gasfelder auf dem Festland entdeckt, allerdings enthalten diese in Summe 

nur noch etwa 40.000 Mrd. m³ Erdgas. Diese Entwicklung ist ein Abbild des 

nachvollziehbaren Trends, dass man in der Regel mit einfachen Methoden große Felder 

bereits sehr früh fand. Mit verbesserter Technik und stärkerem (finanziellen) Engagement 

findet man natürlich weiteres Erdgas, aber es werden eben zunehmend die kleineren 

Gasfelder entdeckt, die man vorher übersehen hatte oder die in Gebieten liegen, deren 

Feinerkundung man bewusst zurückgestellt hatte, da man zunächst die profitabelsten 

Regionen erschließen wollte. 

Mit einiger Verlässlichkeit lässt sich dieser Trend extrapolieren, um eine Aussage über 

künftig zu erwartende Funde zu tätigen und den steigenden Aufwand zu charakterisieren. 

Diese hier weltweit zusammengefasste Analyse kann man natürlich für jede Teilregion 

durchführen. Damit kann man sehr gut erschlossene Regionen von weniger gut 

erschlossenen Regionen unterscheiden, in denen noch größere Funde zu erwarten sind. 

Die ebenfalls eingezeichnete Kurve der fündigen Bohrungen im offshore-Bereich zeigt, dass 

man hier bisher wesentlich weniger Erdgas gefunden hat, aber auch, dass man hier in einer 

früheren Phase als mit der Festlandserkundung ist. Dennoch lassen sich drei Stadien 

unterscheiden. Die Phase vor 1970, dort wurde mit wenigen Bohrungen relativ viel Erdgas 

entdeckt. Im Jahr 1971 wurde das weltgrößte Gasfeld (North Field in Katar) entdeckt, dem 

ein förderbarer Inhalt von 28.000 Mrd. m³ zugeschrieben wird. Dieser Fund zeigt sich in der 

Grafik als Sprung. Die nachfolgende Abflachung der Kurve der kumulierten Funde zeigt, 

dass die durchschnittliche Größe der neuen Funde deutlich zurückging. Im Jahr 1991 zeigt 

sich mit der Entdeckung des zweitgrößten weltweiten Gasfeldes (South Pars im offshore 

Bereich von Iran) nochmals ein Ausnahmefund. Allerdings ergibt die nähere Analyse, dass 

es sich eigentlich um eine Fortsetzung des North Field in Katar handelt. Darauf wird später 

noch eingegangen werden. Die dritte Phase seit diesem Fund zeigt ein weiteres Abflachen 

der Erfolgskurve. 

Damit ist einerseits deutlich, dass der Aufwand für die Suche neuer Gasfelder weiter steigen 

wird – insbesondere wenn man noch geographische Informationen hinzuzieht –, dass aber 

andererseits auch mal Ausnahmefunde möglich, wenn auch nicht wahrscheinlich sind. 

Darüber hinaus wird deutlich, dass mit der späten Erschließung dieser Felder seit erst 

einigen Jahren eine lange Vorlaufzeit von 20–40 Jahren zwischen Entdeckung und 

Förderbeginn liegt.  
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Abbildung 33: Zeitliche Entwicklung der Gasfunde in Abhängigkeit von der Anzahl der fündigen Bohrungen 

Abbildung 34 zeigt ebenfalls die weltweiten Erdgasfunde, diesmal aber als Zeitreihe seit 

1920. Diese Grafik für Erdgas ist vergleichbar zur entsprechenden Abbildung 13 für 

Erdölfunde. Die beiden Ausnahmefunde 1970 und 1990 machen sich in dem großen Anstieg 

zu den entsprechenden Zeitpunkten bemerkbar. 

Auch hier zeigt der Trend die großen Erfolge der frühen Jahre, die zu einem starken Anstieg 

der insgesamt gefundenen Erdgasmengen führten und dem Abflachen dieser Kurve in den 

späteren Jahren, das ja ein Abbild der geringer werdenden Erfolge ist. 

Zieht man von dieser Kurve der Gasfunde die Erdgasmenge ab, die bisher gefördert wurde, 

so erhält man eine Zeitreihe der Entwicklung der Gasreserven (blaue Kurve). Seit dem Jahr 

1990 bleibt diese etwa konstant mit einem leichten Rückgang über die letzten Jahre. Dies 

bedeutet, dass man Mühe hat, soviel neues Gas zu entdecken, wie jedes Jahr verbraucht 

wird. Dahinter steht aber auch der Trend, dass die alten großen Gasfelder zunehmend durch 

viele kleinere Felder ersetzt werden. 

Ebenfalls eingetragen ist die Entwicklung der berichteten nachgewiesenen Reserven seit 

dem Jahr 1980 (rote Kurve) gemäß Abbildung 34. Das Wachstum dieser Kurve basiert vor 

allem auf dem Reservewachstum vieler erschlossener Felder und nur zum Teil auf den 

tatsächlich zwischen 1980 und 2008 gefundenen neuen Feldern, wie dies bereits für Erdöl 

diskutiert wurde. 
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Dass gegen Ende der Zeitreihe beide Reservedarstellungen zusammenlaufen, ist teilweise 

zufällig. Die aus der Differenz zwischen Entdeckungen und Förderung  abgeleitete Kurve 

(blaue Kurve) berücksichtigt in unterschiedlichen Regionen unterschiedliche Primärdaten, 

teilweise sind diese identisch mit den Angaben in BP bzw. CEDIGAZ, teilweise, liegen aber 

auch brancheninterne Erkenntnisse zugrunde, die nicht in die andere Darstellung Eingang 

gefunden haben. 

Der wesentliche Unterschied zu den Daten bei CEDIGAZ/BP besteht jedoch in der 

Zuordnung einer Neubewertung: 

Wenn die Neubewertung eines Feldes stattfindet, wird diese bei CEDIGAZ und BP dem Jahr 

der Neubewertung zugerechnet. Begründet wird dies damit, dass damit ja die Kenntnis über 

die verfügbare Reserve im Jahr der Neubewertung angestiegen sei. 

IHS jedoch ordnet die Neubewertung dem Jahr der Entdeckung des entsprechenden 

Gasfeldes zu. Begründet wird dies damit, dass dem Erdgasfeld ja zum Zeitpunkt der 

Entdeckung diese entnehmbare Gasmenge zuzuschreiben ist, nur die Kenntnis darüber 

wurde erst später veröffentlicht. Für die Analyse historischer und künftiger Trends des 

Entdeckens neuer Felder ist nicht das Jahr der Höherbewertung des Inhaltes sondern das 

Jahr der Entdeckung des entsprechenden Feldes ausschlaggebend. Nur auf dieser Basis 

lassen sich vernünftige Aussagen über das künftige Entdeckungspotenzial einer Region oder 

der ganzen Welt treffen. 

Dieser grundsätzliche Unterschied in der Bewertung bildet auch bei Erdgas eine wesentliche 

Ursache für die unterschiedlichen Aussagen zu künftigen Fördermöglichkeiten: 

• Stützt man die Analyse auf die Zeitreihe der als nachgewiesen berichteten Reserven, 

so kommt man zu dem Schluss, dass ein Ende des Wachstums nicht absehbar ist 

und aus geologischen Restriktionen keine Probleme der künftigen Verfügbarkeit 

gegeben sind. 

• Stützt man die Analyse auf die Zeitreihe der Entdeckung der Erdgasfelder, so kommt 

man zu dem Schluss, dass die Suche und das Finden neuer Felder immer 

schwieriger werden. Die großen Erfolge fanden vor Jahrzehnten statt, die jetzt noch 

jährlich neu entdeckten Felder addieren in der Summe wesentlich weniger Gas als 

vor Jahrzehnten und sind auch von der Struktur her wesentlich unangenehmer, da 

sie viel kleiner und in in deutlich schwieriger zu beherrschenden geographischen 

Gegenden sind. 
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Abbildung 34: Zeitliche Entwicklung der kumulierten Erdgasfunde und Erdgasreserven mit Vergleich der Reservedaten 
von IHS (blau) und BP (rot) 

Abbildung 35 zeigt die Extrapolation der Entwicklung der Gasfunde. Vermutlich werden bis 

2080 noch etwa 50-80 Billionen m³ Erdgas gefunden – zumindest ist es äußerst 

unwahrscheinlich, dass dieser Bereich nach oben übertroffen wird. Dazu hat man die Welt 

bisher bereits zu gut erkundet. 

In der Abbildung ist ebenfalls die kumulierte Fördermenge eingetragen und mit einer 

logistischen Wachstumskurve in die Zukunft extrapoliert. Es wurde angenommen, dass bis 

2080 fast alles bis dahin gefundene Erdgas auch verbraucht wurde. Aus dieser Darstellung 

ergibt sich, dass etwa zwischen 2020 und 2030 die Förderrate am größten ist – in diese Zeit 

wird also vermutlich das weltweite Fördermaximum fallen. 

Für diese Analyse ist angenommen, dass die Gasförderung im Jahr 2010 mit fast 2% 

zunimmt. Diese Zuwachsrate geht in den folgenden Jahren stetig zurück. Dies wird weiter 

unten in Abbildung 35: Extrapolation der Zeitreihe der Gasfunde aus Abbildung 34 mit 

Extrapolation der kumulierten Förderkurve bis zum Jahr 2080Abbildung 35 noch einmal 

aufgegriffen. 
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Abbildung 35: Extrapolation der Zeitreihe der Gasfunde aus Abbildung 34 mit Extrapolation der kumulierten Förderkurve 
bis zum Jahr 2080 

Die in Abbildung 32 bereits dargestellten nachgewiesenen Erdgasreserven sind in Abbildung 

36 für das Jahr 2008 nochmals explizit für jedes Land gezeigt. Ähnlich wie die weltweiten 

Erdölreserven sind die Gasreserven auf wenige Staaten konzentriert: Die drei Regionen 

Transitionsstaaten (Russland mit Turkmenistan, Kasachstan, Usbekistan und 

Aserbaidschan), Iran und Katar halten 60% der weltweiten Erdgasreserven. 

Mindestens um den Faktor 4 kleiner sind die Reserven von Saudi Arabien, den Vereinigten 

Arabischen Emiraten und den USA. Nigeria, Venezuela und Algerien halten weitere 8%. Die 

verbleibenden 20% verteilen sich auf die restlichen Staaten. 
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Abbildung 36: Geographische Verteilung der nachgewiesenen Erdgasreserven 

4.2.4 Historische Förderung und Extrapolation 

Abbildung 37 zeigt die Förderstatistik seit 1930. Die USA nutzen Erdgas in großem Stil 

bereits seit mehr als 80 Jahren. Gleichzeitig mit dem Fördermaximum von Erdöl erreichte 

dort auch die Erdgasförderung um 1970 das Fördermaximum. Seit dieser Zeit geht die 

Förderung von konventionellem Erdgas dort zurück. Dies konnte allerdings weitgehend 

durch die Erschließung sogenannter „tight“-Gasvorkommen – also von Gasvorräten in 

dichtem Gestein – ausgeglichen werden. Diese tragen heute etwa zu 40% zur Gasförderung 

in den USA bei. Allerdings wird keine explizite Statistik veröffentlicht. Daher ist die 

Datenunsicherheit hinsichtlich von „tight“-Gasbohrungen sehr groß. Damit konnte die 

Gasförderung weitgehend konstant gehalten werden. Seit 2006 ergibt sich wieder ein leichter 

Anstieg, der mit der Erschließung von unkonventionellen Gasvorkommen – so genanntem 

Gas in Schiefergestein oder „Shale“-Gas – begründet werden kann. Hierauf wird später 

nochmals eingegangen. 

Um 1960 begann Russland, seine Erdgasvorkommen zu erschließen. Tatsächlich wurde dort 

im Jahr 1989 das Fördermaximum der großen Felder überschritten. Anschließend gab es 

einen Rückgang, der von einer leichten Ausweitung ab 2005 gefolgt war. 

Heute haben die Staatengemeinschaft unabhängiger Staaten (Sowjetunion-

Nachfolgestaaten), die USA und Kanada gemeinsam mehr als 50% Anteil an der weltweiten 

Erdgasförderung. Diese Regionen halten etwa ein Drittel der als nachgewiesen berichteten 
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weltweiten Erdgasreserven, wobei 90% davon in Russland liegen. Ein weiteres Drittel der 

Welterdgasreserven liegt in Katar und Iran. Deren Förderung hat mit 193 Mrd, m³/a jedoch 

nur 6% Anteil an der weltweiten Erdgasförderung. 

Auffallend ist, dass die USA und Kanada zusammen 25% Anteil an der weltweiten 

Erdgasförderung haben, aber nur 4% der weltweit berichteten nachgewiesenen Reserven. 

Dies deutet darauf hin, dass die USA und Kanada ihre Gasreserven sehr schnell entleeren. 

Sehr wahrscheinlich kann die Förderrate dort nicht mehr lange auf dem hohen Niveau 

gehalten werden und wird bald zurückgehen. Auch die Diskussion um unkonventionelle 

Erdgasvorkommen und deren schnelle Erschließung wird daran vermutlich nichts ändern. 

Darauf wird weiter unten noch eingegangen. 

 

Abbildung 37: Weltweite Erdgasförderung 

Abbildung 38 zeigt die jährliche Förderkurve, wie sie mit den in Abbildung 35 gezeigten 

Reserven und künftigen Funden kompatibel ist. Die Daten vor 2009 sind identisch mit den 

Förderangaben in Abbildung 37. Bisher wurden bereits 98.000 Mrd. m³ Erdgas gefördert. Bis 

zum Jahr 2100 sind zwei unterschiedliche Förderszenarien eingetragen. Die gelbe Fläche 

entspricht der kumulierten Förderkurve. Demnach würde das Fördermaximum im Jahr 2028 

erreicht werden bei einer maximalen Förderrate von 3.800 Mrd. m³/a, also 22% über der 

Förderung des Jahres 2008. Die danach rückläufige Förderung würde sich zwischen 2009 

und 2100 auf insgesamt 220.000 Mrd. m³ belaufen, also um 20% mehr als die im Jahr 2009 

berichteten Reserven betragen. 
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Die ebenfalls eingezeichnete rot gestrichelte Förderkurve unterstellt ein ähnliches Profil, 

jedoch mit dem Unterschied, dass zwischen 2009 und 2100 insgesamt 280.000 Mrd. m³ 

gefördert werden. Um dies zu realisieren, müssten die berichteten Reserven um 50% 

ansteigen. Doch selbst wenn dies gelingen würde, so würde dies das Jahr der maximalen 

Förderung nur um 7 Jahre hinauszögern, nämlich von 2028 auf 2035. Die Durchgezogene 

rote Linie zeigt die Förderung bis 2030 gemäß des Referenzszenarios im WEO 2009 der 

IEA. 

 

 

Abbildung 38: Szenariorechnung der weltweiten Erdgasförderung basierend auf dem logistischen Modell von Abbildung 
35  

Dieses Beispiel soll aufzeigen, dass selbst neue Funde nur einen geringen Einfluss auf das 

Jahr des Fördermaximums haben werden. Angesichts der Höhe des heutigen Verbrauchs 

kann damit nur ein kleiner Aufschub erreicht werden. Viel wesentlicher zur Beurteilung ist die 

Detailstruktur der Förderung, also in welchem Förderstadium sich die einzelnen Regionen 

befinden. 

Die reale Entwicklung der Gasförderung in Großbritannien ist in Abbildung 39 dargestellt. 

Dort ist das Förderprofil jedes Feldes ausgewertet. Diese Auswertung umfasst die 

Förderprofile von mehreren hundert Gasfeldern. Daher wurde die Förderung aller in einem 

Jahr neu erschlossenen Gasfelder ist zu einer Fläche zusammengefasst. Man kann sehr gut 

das typische Muster erkennen: Große Gasfelder werden frühzeitig erschlossen. Diese gehen 

bereits nach wenigen Jahren über das Fördermaximum. Der zunehmende Förderrückgang 
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der alten Felder erzwingt die schneller werdende Erschließung neuer Gasfelder. Wenn dies 

nicht mehr schnell genug erfolgt, weil die Felder zu klein und selten werden, oder weil 

aufgrund finanzieller oder technischer Probleme Verzögerungen eintreten, dann geht die 

gesamte Region in den Förderrückgang. Tatsächlich geht die Gasförderung seit dem Jahr 

2000 zurück und ist heute etwa 40% unter der maximalen Förderrate. Aus der Extrapolation 

des Förderprofils der einzelnen Felder und den bekannten noch nicht erschlossenen 

Gasfeldern kann man recht genau den künftigen Verlauf der Gasförderung prognostizieren. 

Da  kaum noch Hoffnung auf neue Gasfunde besteht, wird die Förderrate bis 2030 

vermutlich auf 10-20 Mrd. m³/a zurückgehen.  

 

 

Abbildung 39: Eine Projektion der Gasförderung in Großbritannien basierend auf der Analyse der Förderprofile aller 
Einzelfelder 

Derartige Analysen kann man für jeden Förderstaat innerhalb Europas durchführen. Damit 

erhält man ein Profil für die Gasförderung von Europa bis 2030. Dies ist in Abbildung 40 

dargestellt. Die Förderung in Europa hat den Höhepunkt überschritten und wird bis zum Jahr 

2030 vermutlich auf 15-20% der heutigen Förderung zurückgehen. Möglicherweise wird ein 

noch kurzfristig denkbarer Förderanstieg von Norwegen erfolgen, aber es ist nicht 

unwahrscheinlich, dass auch dort das Fördermaximum fast erreicht wurde. Das wird vor 

allem davon abhängen, ob die Förderung des größten Gasfeldes Troll weiter zurückgeht 

oder entgegen dem Trend der vergangenen zwei Jahre wieder angehoben werden kann und 

ob die Förderung von Ormen-Lange nochmals ausgeweitet wird. 
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Die durchgezogene Linie bis 2030 zeigt den im World Energy Outlook des Jahres 2008 von 

der Internationalen Energieagentur errechneten Erdgasbedarf Europas. In der aktualisierten 

Projektion von 2009 wird dieser etwas niedriger angesetzt (rote Linie), begründet mit dem 

Verbrauchseinbrauch Europas während der Wirtschaftskrise der Jahre 2008/2009. 

 

Abbildung 40: Historische Entwicklung und Projektion der künftigen Erdgasversorgung von Europa (OECD) aus Sicht 
der LBST und zwei Projekten der IEA (schwarz: WEO 2008, rot: WEO 2009) 

Die Grafik skizziert auch die Entwicklung der Erdgasverfügbarkeit, wie sie von der LBST als 

wahrscheinlich eingestuft wird. Demnach werden leitungsgebundene Importe bis 2020 nicht 

nennenswert zunehmen. Die steigende Transportkapazität durch neue Pipelineprojekte wird 

zunächst den Förderrückgang aus bestehenden Importregionen ausgleichen müssen, 

sodass netto kein Zuwachs erwartet wird. 

Danach werden sie eher zurückgehen. Die gesamte Zunahme von Erdgasimporten wird vor 

allem über steigende Flüssigerdgasimporte gehen. Hier lautet die Vermutung, dass bis 2020 

vielleicht noch eine Verdoppelung der LNG-Importe möglich ist und diese danach noch für 

etwa 10 Jahre auf konstantem Niveau gehalten werden können. 

Allerdings ist das Importszenario eher aus der abgeschätzten Verfügbarkeit von Erdgas für 

den Export aus den betreffenden Staaten abgeleitet. Eine konsistente Szenariorechnung 

erfordert die Berücksichtigung regionaler und sektoraler Abhängigkeiten und Preise.  Daher 

dient Abbildung 40 eher als Plausibilitätsbetrachtung für die künftige Verfügbarkeit von 

Erdgas in Europa. 

Historical data: OECD 2008, DTI 2009, NPD 2009, BP 2008; Forecast: LBST 2009
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Dass die Situation der Erdgasverfügbarkeit in Europa Ende 2009 relativ entspannt ist, hat vor 

allem zwei Ursachen: 

• Der Einbruch der Wirtschaftsentwicklung hat den Bedarf reduziert. 

• In den USA führten sowohl der Rückgang des Bedarfs als auch die kurzfristige 

Ausweitung der Förderung durch konventionelle und nichtkonventionelle 

Gasförderung (so genanntes Shale Gas) dazu, dass dort der Bedarf an LNG-

Importen zurückging. Da ein Teil dieser Importe aus Norwegen erfolgte, stehen diese 

Mengen nun anderweitig zur Verfügung. 

Es liegt die Vermutung nahe, dass sich dies wieder ändern wird, sobald der Gasverbrauch 

sowohl in den USA als auch in Europa wieder steigen wird. Zudem dürfte die Ausweitung der 

Shale-Gasförderung in den USA bald an ein Ende kommen. Darauf wird später noch explizit 

eingegangen. 

Für die europäische Gasversorgung wird Russland eine Schlüsselposition einnehmen. Heute 

muss allerdings erwartet werden, dass die Exporte von dort nicht mehr gesteigert werden, 

sondern abgesehen von kurzfristigen Ausweitungen, wenn große neue Felder erschlossen 

werden, zurückgehen wird. Dies wird im Folgenden mit der Darstellung der Fördersituation in 

Russland begründet. 

Russland ist der Staat mit den größten Gasreserven und der größten Förderrate innerhalb 

Eurasiens. Anfang der 1970er Jahre wurden die Exporte nach Westeuropa mit dem Bau der 

Sojuspipeline von Orenburg in die Ukraine begonnen. Abbildung 41 zeigt die Gasförderung 

in Russland mit der Darstellung des Förderbeitrags aller größeren Gasfelder. Das Feld 

Orenburg wurde zum Befüllen der Gasleitung nach Westeuropa erschlossen. Um die 

Förderung auszuweiten, musste das Gastransportnetz schnell ausgebaut und vernetzt 

werden, während neue Gasfelder in geographisch immer schwierigerer zu erschließenden 

Regionen lagen: Medveshye, später Urengoy und Yamburg verschoben die Front der 

Gasförderung nach Norden und nach Osten. Bereits Mitte der 1980er Jahre überschritten 

Urengoy und wenig später auch Yamburg das Fördermaximum. Damit setzte auch in 

Russland der Wettlauf gegen den stetigen Förderrückgang der produzierenden Felder ein. 

Da zudem in der Zeit des wirtschaftlichen und politischen Umbruchs die Gelder für 

Investitionen fehlten, ging die gesamte Gasförderung ebenso wie die Erdölförderung 

zunächst zurück. In dieser Phase formierten sich auch private Gasfirmen. Gegen Ende des 

vergangenen Jahrhunderts konnte dann durch neue Investitionen mit der Erschließung 

längst bekannter Felder die Gasförderung wieder angehoben werden. Eine zentrale Rolle 

nimmt hier das ca. 400 km östlich von Urengoy gelegene Feld Zapolyarnoye ein. Es wurde 

gemeinsam mit westlichen Partnern bereits seit Anfang der 1990er Jahre erschlossen, aber 

die schwierigen geographischen Verhältnisse verzögerten den Förderbeginn bis 2001. 
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Die Grafik enthält auch eine Projektion der künftigen Gasförderung unter der Annahme, dass 

die Erschließungspläne – soweit sie bekannt sind – zeitgerecht umgesetzt werden. Diese 

Analyse basiert auf (Stern 2005, 2009) und (Gazprom 2009). Die Feld-für-Feld-Analyse 

wurde für die Gasfelder der Gazprom durchgeführt. Für die kleineren privaten 

Gasförderfirmen wurden die bekannten Reserven mit der historischen Produktion 

angeglichen und eine plausible Förderkurve erstellt. 

Nach Einschätzung der LBST ist die gezeigte Skizze der künftigen Erdgasförderung in 

Russland bis 2030 eher optimistisch. Sie hängt sehr stark davon ab, wie viel in neue Projekte 

investiert wird und wie schnell diese erschlossen werden können. 

 

 

Abbildung 41: Einzelfeldanalyse der Erdgasförderung in Russland mit Projektion bis 2030 (historische Förderprofile, 
(Campbell et Laherrere 1995, Laherrere 2001, Gazprom 2009, Stern 2005) sowie eigene Erhebungen; Projektion mit 
Informationen aus Stern (2005, 2009), Gazprom (2009). 

Diese Einschätzung beruht auf folgenden Beobachtungen: 

• Die russischen Erdgasreserven sind zwar sehr groß, jedoch zeigen einige große 

Gasfelder (Urengoy, Yamburg) einen wesentlich schnelleren Förderrückgang, als er 

mit der Feldgröße kompatibel wäre. Tatsächlich deutet die Extrapolation der 

Förderrate mittels einer Hubbert-Analyse (Deffeyes 2001) darauf hin, dass die 

Reserven vermutlich deutlich überschätzt werden. 

• Ein großer Teil der verbleibenden Gasreserven liegt in Feldern, die ihr 

Fördermaximum bereits überschritten haben. Ein weiterer Anteil liegt in kleinen 
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Gasfeldern abseits der Transportinfrastruktur. Diese Felder werden sicher nicht 

erschlossen werden, um die Gasförderrate zu erhöhen, sondern allenfalls zu einem 

späten Zeitpunkt, um den dann einsetzenden Förderrückgang bei deutlich höheren 

Erdgaspreisen abzumildern. 

• Die verbleibenden noch nicht erschlossenen großen Gasfelder liegen alle weiter 

östlich oder weiter nördlich. Dort sind die Umweltbedingungen schwieriger, die 

Transportwege länger und die sommerliche Arbeitsphase wesentlich kürzer als in 

südlicheren Regionen. Dies führt notwendigerweise zu langen Erschließungszeiten 

und hohen Kosten. 

• Die Erfahrung lehrt, dass fast alle neuen Projekte deutlich hinter den prognostizierten 

Zeitplänen liegen. Der Förderrückgang der produzierenden Felder gibt aber den 

Zeitplan vor. Wird neues Gas später als geplant erschlossen, dann kann man auch 

nicht mehr die ehemals geplante Fördermenge bereitstellen, da in der Nettobilanz 

weniger Gas gefördert wird. 

Die Förderrate der drei größten produzierenden Gasfelder Urengoy, Medveshye und 

Yamburg  geht jährlich um 20-25 Mrd. m³/a zurück. Wenn nicht bis 2011 neue Importverträge 

aus Turkmenistan realisiert oder neue Gasfelder erschlossen werden, dann wird Russland 

Mühe haben, seine bestehenden Exportverpflichtungen zu erfüllen (Paszyc 2008).  

Abbildung 42 zeigt das Gaspipelinenetz Russlands und die Verbindungen nach Europa, den 

Kaspischen Raum und nach China. Zu den bestehenden Exportleitung nach Europa sind 

weitere vier Projekte geplant bzw. in Bau: 

• Yamal Pipeline. Im Jahr 1992 wurde die Planung der Leitung begonnen. Ein Jahr 

später wurde der Vertrag zwischen Russland, Polen und Weißrussland geschlossen. 

1994 wurde mit dem Bau des deutschen Abschnittes begonnen. Im Jahr 2005 war 

der erste Leitungsstrang mit einer Kapazität von 33 Mrd. m³/a fertiggestellt. 

Im Jahr 2005 sollte der Bau eines zweiten Leitungsstranges begonnen werden. Bis 

2010 sollte dann die volle Kapazität von zusätzlich 33 Mrd. m³/a erreicht werden. 

Dieser Plan wurde jedoch im November 2007 durch den russischen Industrieminister 

Khristenko fallen gelassen zugunsten der neu angedachten Nordstream Pipeline 

(RiaNovosti 2007) 

• Nordstream. Russisches Erdgas soll durch die Ostsee von St. Peterburg nach 

Europa geleitet werden. Projektstart war 2005. Die Fertigstellung des ersten 

Leitungsstranges ist für 2011 geplant. Der zweite Leitungsstrang soll 2012 fertig 

gestellt werden. Beide Stränge haben eine Kapazität von jeweils 27,5 Mrd. m³/a. 

(Nordsteam 2009). Allerdings kann der Bau frühestens begonnen werden, wenn alle 

Anrainerstaaten ihre Genehmigung erteilt haben. Dies ist erst im April 2010 erfolgt, 

sodass auch hier mit Verzögerungen gerechnet werden muss. 
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• Nabucco. Im Juli 2009 wurde mit der Vertragsunterzeichnung das Projekt offiziell 

begonnen. Der Baubeginn soll 2011erfolgen. 2014 sollen erste Teilstücke in 

Kombination bestehender Leitungen eine Kapazität von 8 Mrd. m³/a sicherstellen. 

2014-2015 sollen fehlende Teilstücke fertiggestellt werden und die Anbindung an 

Gsasfelder durch Leitungen zwischen Türkei (Ankara) und Georgien oder Iran 

erfolgen. Nach 2015 soll Aufbau weiterer Verdichter entlang der Strecke erfolgen um 

die Kapazität auf 31 Mrd. m³/a zu erhöhen. Ab 2020 soll die Kapazität 25 – 31 Mrd. 

m³/a betragen (Nabucco 2009) 

• Southstream: Alternativ zur Nabucco Pipeline planen Gazprom und Eni mit weiteren 

Partnern eine Leitung zum Import von russischem Erdgas. Im Mai 2009 wurde eine 

entsprechende Vereinbarung zwischen den beteiligten Energieunternehmen aus 

Russland, Bulgarien, Serbien, Italien und Griechenland abgeschlossen. Nach den 

Plänen von Gazprom soll die Leitung 2015 fertiggestellt sein. Die Kapazität zwischen 

31-63 Mrd. m³/a betragen. Heute ist bereits absehbar, dass es zu großen zeitlichen 

Verzögerungen kommen wird, nachdem bisher weder eine Machbarkeitsstudie noch 

die genaue Route vorliegen und sowohl die zu erwartenden Kosten – die von 

Gaprom mit 8,6 Mrd. €, von unabhängigen Beobachtern jedoch mit mindestens 20-25 

Mrd. € angegeben werden – als auch die notwendige Finanzierung unklar sind 

(Loskot-Strachota 2009) 

Diese Projekte werden die Importkapazität nach Europa nur unzureichend erhöhen. 

Vermutlich werden sie alternativ zu bestehenden Leitungsverbindungen Erdgas unter 

Umgehung von Polen oder der Ukraine nach Europa befördern. Zudem gibt es bisher keine 

Bezugsverträge – insbesondere für die Nabucco-Pipeline. Es ist nicht unwahrscheinlich, 

dass potenzielle Lieferstaaten wie Turkmenistan oder der Iran das Erdgas lieber 

höchstbietend nach Asien verkaufen werden. Zudem sind die Transportwege nach China 

wesentlich kürzer als nach Europa.  
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Abbildung 42: Übersicht über die Transportleitungen des russischen und kaspischen Erdgasnetzes (RAD 2009) 

4.2.5 Ergebnisse und Vergleich mit anderen Analysen 

Die Entwicklung der Erdgasverfügbarkeit in Europa aus der Sicht der europäischen 

Erdgaswirtschaft ist in Abbildung 43 dargestellt. Bis zum Jahr 2030 wird in den Staaten der 

Europäischen Gemeinschaft ein Anstieg des Verbrauchs von 438 Mtoe/a im Jahr 2005 auf 

625 Mtoe/a gesehen (1 Mtoe = 1,1 Mrd. m³). (Eurogas 2007) Die erwartete 

Zusammensetzung der Versorgung ist in Abbildung 43 dargestellt. Demnach wird ein 

Rückgang der Förderung innerhalb der EU um zwei Drittel erwartet. Auch ein leichter Anstieg 

der Importe aus Norwegen wird nicht verhindern können, dass ein schnell ansteigender 

Anteil des benötigten Erdgases nach Europa importiert werden muss. 

Dieser Anteil wird von 187 Mtoe/a (207 Mrd. m³/a) im Jahr 2005 auf 467 Mtoe/a (517 Mrd. 

m³) im Jahr 2030 ansteigen. Nach Einschätzung von Eurogas werden etwa 260 Mtoe/a (288 

Mrd. m³/a) über bestehende Vertragsvereinbarungen oder wahrscheinliche Verlängerungen 

dieser Vereinbarungen geliefert werden. Diese vertraglich gesicherten  (bzw. vermutlich 

gesicherten) Erdgasmengen werden nach 2025 deutlich geringer. 

Ab etwa dem Jahr 2011 ensteht eine zunehmende Lücke, die durch noch nicht vertraglich 

abgesicherte Lieferungen geschlossen werden muss. Dieser Zusatzbedarf wird mit 

„additional supplies to be defined“ beschrieben. Dies lässt einerseits die Interpretation zu, 

dass diese Gasmengen im Zuge üblicher ökonomischer Tätigkeit erst kontraktiert werden 
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müssen. Da derartige Verträge immer einen gewissen Vorlauf benötigen, müssen also 

innerhalb der kommenden Jahre entsprechende Bezugsverträge geschlossen werden. 

Andererseits sagt es aber zunächst gar nichts über die Verfügbarkeit aus. Es bleibt also 

offen, ob die entsprechenden Mengen auch bezogen werden können. 

 

Abbildung 43: Die künftige Erdgasversorgung Europas (EU 27) aus Sicht der europäischen Erdgaswirtschaft  (Eurogas 
2007) 

Abbildung 44 zeigt die Entwicklung von Erdgasverbauch und Erdgasverfügbarkeit in Europa  

bis 2030 aus Sicht der Internationalen Energieagentur gemäß dem Referenzszenario 2009 

(WEO 2009). Die Wirtschaftskrise von 2008/2009 hat nach dieser Einschätzung keinen 

längerfristigen Einfluss auf die Verbrauchsentwicklung. Gegenüber der Projektion des Jahres 

2008 wird der Bedarf lediglich für ein paar Jahre leicht reduziert. 

Gemeinsam mit der Darstellung von Eurogas ist, dass die Gasförderung innerhalb Europas 

ihren Höhepunkt überschritten hat. Der steigende Bedarf wird vor allem durch eine deutliche 

Ausweitung der Erdgasimporte aus Russland gedeckt werden. Die Importe aus Nordafrika 

beinhalten sowohl leitungsgebundene Gasimporte als auch Importe von verflüssigtem 

Erdgas über Schiffstransporte. Der Anteil aus anderen Regionen basiert vor allem auf 

Flüssigerdgasimporten.  

 

Quelle: Eurogas 2008

Die künftige Gasförderung aus Sicht der europäischen Gaswirtschaft
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Abbildung 44: Die Entwicklung der Gasverfügbarkeit in Europa aus Sicht der Internationalen Energieagentur (WEO 
2009) 

4.2.6 Unkonventionelles Erdgas 

Seit einigen Jahren nimmt die Förderung von unkonventionellem Erdgas, insbesondere von 

Gas aus dichtem Schiefergestein, so genanntes „Shale Gas“ in den USA zu. Daraus wird 

mancherorts der Schluss gezogen, dass neue Fördertechnologien die kostengünstige 

Erschließung dieser Vorkommen ermöglichten und dass dies auch auf Europa übertragbar 

sei. Tatsächlich hat die Erdgasförderung in den USA in den letzten Jahren um einige Prozent 

entgegen dem Trend der Vorjahre zugenommen. Insbesondere die Förderung von Shale 

Gas hat sich stark erhöht und trug 2009 bereits mit etwa 10% zur Gasförderung der USA bei. 

(siehe Abbildung 45).   
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Abbildung 45: Entwicklung der Gasförderung aus Tonschiefergestein (so genanntes Shale Gas) in den USA (Zittel 2010) 

Die Projektion der amerikanischen Energiebehörde EIA nimmt für das Jahr 2035 für Gas aus 

Schiefergestein einen Anteil von über 25% an der gesamten Förderung an, die gegenüber 

2009 noch leicht ansteigen soll. 

Es gibt jedoch einige Gründe, die gegen diese Sichtweise sprechen (Zittel 2010): 

• Die Förderung von Gas aus Schiefergestein ist technisch sehr aufwändig und teuer. 

So muss ein Gasfeld mit Bohrungen im Abstand von einigen hundert Metern 

flächendeckend erschlossen werden. An jedem dieser Bohrlöcher wird unter hohem 

Druck Wasser eingepresst, um im Untergrund das Gestein aufzubrechen (so 

genanntes hydraulic fracturing). 

• Der gesamte Prozess ist extrem umweltbelastend. Der Flächenverbrauch ist enorm. 

Darüber hinaus werden während des frac-Prozesses giftige Chemikalien eingepresst, 

die zum Teil unkontrolliert im Untergrund verbleiben. Das während der Erschließung 

an die Oberfläche zurückgespülte Wasser ist verseucht. Die Kläranlagen sind 

überfordert, sodass dieses teilweise unkontrolliert in die Umgebung und teilweise 

auch ins Trinkwasser gelangt. 

• Darüber hinaus besteht auch eine direkte Grundwassergefährdung, da der Prozess 

des hydraulic fracturing Klüfte im Untergrund schafft. Dadurch kann es geschehen, 

dass Gas ins Grundwasser gelangt, dort gelöst wird und über das Trinkwasser in 

Wohngebäude gelangt. In mindestens einem Fall konnte eine Gasexplosion in einem 

Wohngebäude im Bundesstaat Ohio darauf zurückgeführt werden. 
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Die Förderrate der einzelnen Bohrungen lässt innerhalb eines Jahres oft bereits um 50% und 

mehr nach. Dies führt dazu, dass ältere Bohrungen immer schneller durch neue Bohrungen 

ersetzt werden müssen. Im Barnett Shale in Texas wurden seit 2004 bereits mehr als 10.000 

Bohrungen niedergebracht. Im Antrim Shale in Michigan wurden ebenfalls mehr als 10.000 

Bohrungen niedergebracht. Dort wurde das Fördermaximum bereits 1998 überschritten. Seit 

dieser Zeit geht die Förderrate mit etwa 4% p.a. zurück. 

Allein dieser enorme Flächenverbrauch ist in Europa undenkbar. Wie Satellitenaufnahmen  

zeigen, können 1.000 km² und mehr von einem Netz aus Straßen- und Bohrplätzen 

überzogen sein  (google maps 2010). In der Zwischenzeit müssen die Gasfirmen näher an 

Wohngegenden gehen. Dies führt zu zunehmenden Konflikten mit der Bevölkerung, wie sie 

in Zittel (2010) beschrieben wurden. 

Aus diesen Gründen ist es sehr unwahrscheinlich, dass die rasante Förderausweitung noch 

lange aufrecht erhalten werden kann. Die Förderung von Shale Gas wird vermutlich bald 

stagnieren und wieder zurückgehen. In Mitteleuropa sind derartige Verwüstungen der 

Landschaft undenkbar, solange die bestehenden Umweltgesetze auch nur annähernd 

eingehalten werden. Hier wird die Shale Gas-Förderung vermutlich nicht über einzelne 

Projekte hinausgehen, die in Summe irrelevant für die Gasversorgung sind. 

 

4.3 Kohle 

4.3.1 Die aktuelle Diskussion 

Die Ressourcensituation von Kohle liegt in der Regel nicht im Fokus der Aufmerksamkeit. 

Hier werden in der Regel vor allem die Umweltauswirkungen, insbesondere die hohen CO2-

Emissionen als Grund für eine Substitution angeführt.  

Doch bei näherer Analyse ist dem keineswegs so. Scheinbar große Kohlereserven 

reduzieren sich sehr schnell, wenn man die zeitliche Entwicklung und dynamische 

Förderprofile berücksichtigt. Auch die in der Öffentlichkeit vorherrschende Meinung, dass bei 

steigenden Kohlepreisen stetig Kohleressourcen in Kohlereserven überführt würden, findet 

keine empirische Bestätigung. Tatsächlich ist Kohle der einzige der drei fossilen 

Energieträger, dessen Reserven über die letzten 20 Jahre wesentlich stärker 

zurückgegangen sind, als es durch die Förderentnahme über diesen Zeitraum erklärbar 

wäre.  

4.3.2 Beschreibung der Analysemethode 

Ein Schwerpunkt dieser Analyse liegt auf der zeitlichen Entwicklung von Reserven und 

regionalen Förderprofilen. Diese Informationen werden mit zsätzlichen „weichen“ 



[Text eingeben] 

87 

 

Informationen über tatsächliche Förderbedingungen in einzelnen Regionen genutzt um zu 

einer qualifizierten Einschätzung der künftigen Verfügbarkeit zu gelangen. 

Insbesondere die Tatsache, dass die „nachgewiesenen Kohlereserven“ seit mehr als 20 

Jahren nicht erhöht, sondern wesentlich stärker abgewertet werden, als es dem Verbrauch 

während dieser Zeit entsprechen würde,  führt zu dem Verdacht, dass diese in der 

Vergangenheit überschätzt wurden. Die theoretisch einleuchtende Begründung, dass 

Kohlereserven im Laufe der Zeit mit steigenden Kohlepreisen wachsen würden, kann 

empirisch abgesehen von global unbedeutenden Einzelfällen nicht bestätigt werden. 

4.3.3 Review der Reserven 

Abbildung 46 zeigt die Entwicklung der weltweiten Kohlereserven seit 1987 gemäß der 

letzten Veröffentlichung des Weltenergierates (WEC 2007). In Summe zeigt sich, dass die 

Steinkohlereserven seit 1990 um fast 30% abgewertet wurden. Die kumulierte Förderung 

über diesen Zeitraum lag bei 55 Mrd. Tonnen und könnte somit eine Reserveminderung um 

etwa 10% rechtfertigen.   

Betrachtet man die Angaben detaillierter, so fällt auf, dass in einzelnen Regionen diese 

Abwertungen sehr unterschiedlich ausfallen. Beispielsweise werden von China seit 1992 

jedes Jahr exakt identische Reservezahlen übermittelt, ungeachtet dessen, dass über diesen 

Zeitraum etwa 20% der ausgewiesenen Reserven gefördert wurden. Für Vietnam wurden 

diese Zahlen sogar seit 1969 nicht mehr verändert. Für Indien erfolgte im Gegensatz dazu 

eine deutliche Aufwertung von 10 Mrd. Tonnen Ende der 1980er Jahre auf über 90 Mrd. 

Tonnen bis 2005. Erst im aktuellen WEC-Bericht wurden diese um fast 50% auf 50 Mrd. 

Tonnen reduziert. Andere systematische Abwertungen der Reserven von deutlich mehr als 

50% erfolgten vor allem für Großbritannien, Polen, Südafrika und Deutschland: Waren 1990 

noch 24 Mrd. Tonnen deutsche Steinkohlereserven ausgewiesen, so sind diese auf 153 Mio. 

Tonnen bis Ende 2006 geschrumpft. Man kann dies in zweierlei Richtungen interpretieren: 

Entweder wurden im Nachhinein die Reserven der politisch begrenzten Förderentwicklung 

angepasst, oder aber sie waren in den Vorjahren deutlich übertrieben und wurden jetzt der 

Realität entsprechend korrigiert. Teilweise kann man die Abwertungen auch damit erklären, 

dass die Qualität der Kohle heute schlechter bewertet wird.  

Es zeigt sich, dass zwischen 1987 und 1990 in Summe über alle Qualitäten die 

Kohlereserven um etwa 600 Mrd. Tonnen oder fast 40% abgewertet wurden. Allerdings zeigt 

diese Gesamtdarstellung über alle Kohlequalitäten, dass ein Teil des 

Steinkohlreservenschwundes damit erklärt werden kann, dass große Mengen nicht mehr als 

Steinkohle, sondern als Hartbraunkohle mit geringerem Energieinhalt bewertet wurden. 

Je nachdem wie man zusammenfasst, sind 1990 die Reserven an Stein- und Hartbraunkohle 

in Summe kaum, dagegen die Weichbraunkohlereserven sehr stark, oder aber die 

Steinkohlereserven sehr stark und die Braunkohlereserven (Weich- und Hartbraunkohle) 



[Text eingeben] 

88 

 

kaum abgewertet worden. Die Unterscheidung von Steinkohle und Hartbraunkohle wird in 

den Statistiken jedoch nicht konsistent  für Reserven und Fördermengen gleichermaßen 

vollzogen. So z.B. verteilen sich in China die Hartkohlereserven zu zwei Drittel auf 

Steinkohle (62,2 Milliarden Tonnen) und ein Drittel auf Hartbraunkohle (33,7 Mrd. Tonnen), 

die Förderung hingegen erfolgt ausschließlich von Steinkohle, abgesehen von der getrennt 

bilanzierten Weichbraunkohle. Daher ist es für eine weitere Differenzierung sinnvoll, diese 

Kohlesorten in den Staaten, die offensichtlich nicht konsistent zwischen Steinkohle und 

Hartbraunkohle unterscheiden, zu Hartkohle zusammenzufassen. 

Da über den betrachteten Zeitraum die Förderung anstieg, hat sich die statische Reichwerte 

der Reserven – also die Reichweite bei konstantem Verbrauch – von über 400 Jahren im 

Jahr 1987 auf nur noch 120 Jahre  für das Jahr 2005 reduziert. 

Diese Übersicht macht deutlich, dass mindestens über die letzten 20 Jahre die weltweiten 

Kohlereserven viel stärker zurückgegangen sind als durch die Förderentnahme über diesen 

Zeitraum erklärt werden kann. Daher kann in einem kritischen Szenario nicht davon 

ausgegangen werden, dass die Kohlereserven in Zukunft wieder deutlich steigen werden. In 

den folgenden Szenariorechnungen werden die aktuellen Kohlereserven als Basis der 

Extrapolationen genommen. 

 

Abbildung 46: Entwicklung der weltweit als nachgewiesen gemeldeten Kohlereserven (WEC 2007) 

In Abbildung 47 ist ein einfaches Szenario mit einer logistischen Wachstumskurve für die 

Kohleförderung dargestellt. Die graue Fläche bis 2008 zeigt die historische Förderung von 

Steinkohle und Hartbraunkohle. Die Strichlierung führt diese Kurve bis zum Jahr 2100 fort. 
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Hierbei ist unterstellt, dass zwischen 2009 und 2100 etwa 420 Mrd. Tonnen Steinkohle 

gefördert werden. Dies entspricht in etwa den nachgewiesenen Reserven. Die 

durchgezogene Kurve berücksichtigt zusätzlich die Reserven von Hartbraunkohle. In Summe 

wird angenommen, dass zwischen 2009 und 2100 etwa 560 Mrd. Tonnen Kohle gefördert 

werden.  

 

Abbildung 47: Einfaches Szenario für Steinkohle und Hartbraunkohle 

Die Darstellung dieser beiden Förderkurven zeigt, dass das geologisch bedingte  

Fördermaximum von Kohle etwa im Zeitraum 2030-2050 erwartet werden kann. Dies 

beinhaltet keine Berücksichtigung etwaiger ökonomischer oder ökologischer 

Beschränkungen, die bereits wesentlich früher die Förderung entsprechend reduzieren 

können. 

Natürlich ist dies ein einfaches Szenario, das nicht auf regionale Besonderheiten eingeht und 

keine länderspezifische Detaillierung beinhaltet. Aber es macht den grunsätzlichen 

Zeithorizont der Endlichkeit von Kohle deutlich. Es wird nicht Jahrhunderte, sondern 

allenfalls Jahrzehnte dauern, bis die Kohleförderung nicht mehr ausgeweitet werden kann.  

Ein ausführliches länderspezifsches Szenario wurde an anderer Stelle bereits durchgeführt 

(Zittel et Schindler 2006, EWG 2007. Im Folgenden wird das aktualisierte Ergebnis dieser 

Analyse dargestellt, wobei zunächst kurz auf einige Schlüsselregionen detaillierter 

eingegangen wird. 
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Abbildung 48 zeigt die regionale Verteilung der Kohlevorkommen. Hierbei ist allerdings zu 

berücksichtigen, dass der Energieinhalt von Hartbraunkohle deutlich geringer als von 

Steinkohle ist. In einer energetischen Bilanzierung würde sich der Anteil von Hartbraunkohle 

gegenüber Steinkohle in dieser Darstellung etwa halbieren. Die Staaten mit den größten 

Kohlereserven sind USA, China, Indien, Russland, Südafrika und Australien. 

Die genauere Analyse zeigt, dass die Kohlereserven der größten Förderstaaten vermutlich 

deutlich überhöht sind.  Beispielsweise kommt eine Studie des National Research Council  

zu dem Schluss, dass die Reserven der USA vermutlich um den Faktor zwei zu hoch sind 

und eher 100 Mrd. Tonnen als 200 Mrd. Tonnen betragen (NRC 2007). Die Detailanalyse 

des Kohlefeldes Gilette, das etwa 37% zur Kohleförderung der USA beiträgt, kommt zu dem 

Ergebnis, dass nur etwa 6% des usrpünglich als Ressource ausgewiesenen 

Kohlevorkommens tatsächlich als Reserve verfügbar sind (Luppens et al. 2008). 

In Indien hat die Kohle einen hohen Ascheanteil, der teilweise über 40% beträgt. Daher wird 

diese Kohle von den Stromversorgern und Stahlwerken nur ungern genutzt, wenn möglich 

wird höherwertiger Importkohle der Vorzug gegeben. Tatsächlich haben sich die 

Kohleimporte von Indien in den letzten Jahren deutlich erhöht. Im Jahr 2009 lagen sie bereits 

höher als der gesamte Steinkohleverbrauch von Deutschland. Die rote Kurve in Abbildung 48 

zeigt die Förderrate von Hartkohle. Insbesondere für China fällt auf, dass die Reserven 

ungewöhnlich stark ausgebeutet werden. China ist in der Zwischenzeit bereits von einem 

Kohleexportland zu einem Nettoimporteur geworden, da der Verbrauch wesentlich stärker 

zunimmt als die heimische Förderung ausgeweitet wird. 
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Abbildung 48: Regionale Verteilung der Steinkohle- und Hartbraunkohle-Reserven (WEC 2007). Die Balkengrafik zeigt 
die Reservemengen, die rote Kurve gibt die Jahresförderung (rechte Skala). 

Auch in Südafrika wurden die Kohlevorkommen über die vergangenen Jahre deutlich 

abgewertet, wie Abbildung 49 zeigt. Gegenüber 1990 sind sie halbiert, obwohl  die 

kumulierte Förderung über diesen Zeitraum nur einer Entnahme von wenigen Prozent 

entspricht. Offensichtlich waren sie im Jahr 1990 deutlich überbewertet. 

 

 

Abbildung 49: Abwertung der Kohlereserven von Südafrika (WEC 2009) 

4.3.4 Historische Förderung und Extrapolation 

In Abbildung 50 ist der Anteil der Kohleförderung der sechs größten Förder- und 

Reservestaaten USA, China, Indien, Russland, Südafrika und Australien im Vergleich zur 

Förderung der restlichen Staaten dargestellt. Diese sechs Staaten stellen fast 85% der 

weltweiten Hartkohleförderung. Weichbraunkohle ist hier nicht berücksichtigt, da sie wegen 

des geringen Energieinhalts nur regional eine Bedeutung und deshalb auch keine Relevanz 

für den Export hat. 

Von diesen sechs Staaten ist nur Australien ein wichtiger Kohleexporteur, der seine Exporte 

sicher noch ausweiten kann, sofern entsprechend in den Ausbau der Kohleminen und der 

Exportinfrastruktur (Eisenbahnen, Häfen) investiert wird. China und Indien sind wie bereits 

erwähnt Kohleimporteure mit zunehmender Tendenz. Die USA exportieren geringe Mengen. 

Südafrika ist zwar ein bedeutender Exporteur – wenn auch deutlich hinter Australien und 

Indonesien –,  allerdings lassen die starken Abwertungen der letzten Jahre, die seit einigen 
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Jahren stagnierende Kohleförderung und Exporte trotz gestiegener Kohlepreise und die 

Kohleversorgungsprobleme im eigenen Land, die bereits mehrfach zu Stromausfällen 

führten, große Zweifel am künftigen Exportpotenzial aufkommen. Vermutlich ist Südafrika 

nahe dem Fördermaximum. 

Von den restlichen Förderstaaten ist insbesondere Indonesien wichtig, da es trotz seiner 

geringen Förderhöhe nach Australien der zweitgrößte Kohleexporteur weltweit ist. Auf Basis 

der vorhandenen Reserven muss man davon ausgehen, dass das Fördermaximum in 

Indonesien etwa um das Jahr 2015 erreicht wird. Spätestens dann werden dort die 

Kohleexporte zurückgehen, falls die Exporte aus Gründen der heimischen 

Versorgungssicherheit nicht schon deutlich früher beschränkt werden. 

 

Abbildung 50: Kohleförderung der 6 wichtigsten Förderländer im Vergleich zu den restlichen Förderstaaten und ihre 
Exporte 

Abbildung 51 zeigt ein detailliertes Förderszenario für Hartkohle (Steinkohle und 

Hartbraunkohle) bis zum Jahr 2100. Dieses wurde unter Berücksichtigung länderspezifischer 

Informationen über Reservenentwicklung und – soweit verfügbar – weiterer förderrelevanter 

Informationen erstellt. Details sind in (EWG 2007) und (GermanHy 2008) ausgeführt. 

Gegenüber den dort gezeigten Szenarien wurde insbesondere für Indien und Südafrika ein 

reduziertes Fördervolumen angenommen, wie es mit den hier skizzierten qualitativen 

Bewertungen kompatibel ist. 

Gemäß dieser Szenariorechnung wird deutlich, dass die Kohleförderung in China auch die 

weltweite Kohleförderung dominiert. Wenn dort das Fördermaximum erreicht wird und ein 
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Förderrückgang einsetzt, dann wird das auch nicht durch die Förderausweitung in anderen 

Regionen ausgeglichen werden können. 

 

 

Abbildung 51: Szenario der weltweiten Kohleförderung. Aktualisierung des Szenarios aus (EWG 2007) und (GermanHy 
2008) 

4.3.5 EROEI bei Kohle 

Wie beim Erdöl kommt es auch bei der fossilen Kohle zu einem Rückgang der pro in der 

Förderung eingesetzter Energieeinheit gewonnenen Energie – der EROEI nimmt ab. Dies 

indiziert die Entwicklung der Arbeitsproduktivität in der Kohleförderung, wie die Beispiele der 

USA in Abbildung 52 oder Südafrikas in Abbildung 53 zeigen. 

Ein anderer Parameter ist der steigende physikalische Aufwand. Dieser wird implizit zwar 

durch die Umkehr von steigender zu sinkender Produktivität erfasst. Ein direkter Blick auf die 

Abraumvolumina gibt jedoch ergänzende Informationen. Beispielsweise stieg der Abraum 

der Braunkohleförderung in Deutschland seit 1950 von 2,5 auf über 6 m³ je Fördertonne an 

(EWG 2007). 

Abbildung 54 zeigt die Veränderung an zwei Kohlegesellschaften in Indien. Eastern Coal Ltd. 

zeigt das typische Muster steigenden Abraums, da zunächst die günstigen Kohlevorkommen 

erschlossen wurden. Mahanandi Coalfields Ltd. – eine andere indische Abbaugesellschaft – 

zeigt hingegen noch sinkenden Abraum je Fördertonne. Dies deutet daraufhin, dass hier 
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durch Optimierungsprozesse noch günstige Kohlevorräte erschlossen werden können und 

Frühzeichen eines potenziellen Erschöpfungsprozesses noch nicht erkennbar sind. 

 

Abbildung 52: Produktivität im Kohlebergbau der USA 

 

Abbildung 53: Produktivität im Kohlebergbau in Südafrika 
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Abbildung 54: Veränderung des Abraums je Fördertonne bei zwei indischen Kohlefirmen 

4.3.6 Ergebnisse und Vergleich mit anderen Analysen 

Ein Bericht des Joint Research Center der Europäischen Union in Petten kommt nach einer 

Analyse der zeitlichen Entwicklung von Kohleförderung und Kohlereserven zu dem ähnlichen 

Ergebnis wie diese Studie, wonach die Kohleversorgungslage in den letzten 20 Jahren sich 

deutlich verschlechtert hat. Als Indiz wird die so genannte statische Reichweite angeführt, 

also das Verhältnis von Reserven zu jeweils aktueller Jahresförderung. So z.B. betrug der 

Rückgang zwischen den Jahren 2000 und 2005 in Australien fast 30% (von 297 auf 213 

Jahre), in Indonesien fast 50% (von 68 auf 37 Jahre), in Kolumbien 40% (von 177 au 112 

Jahre und in China 50% (von 115 auf 50 Jahre) (Kavalov et Peteves 2007). 

Die schwedische Forschungsgruppe um Kjell Aleklett an der Universität von Uppsala kommt 

zu einer vergleichbaren Einschätzung, dass nämlich die Reserven über die letzten Jahre 

wesentlich stärker als durch die Förderung erklärbar zurückgingen und vermutlich auch jetzt 

noch oft überhöht sind (Hoek et Aleklett 2009, Hoek et al. 2010). Das MIT kommt in einer 

Analyse der Kohlereserven der USA zu dem Schluss, dass diese vermutlich deutlich 

überhöht seien (MIT 2007). 
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5 Mineralische Rohstoffe der Düngerproduktion 
Lebenswichtige Grundbausteine für Pflanzen und Lebewesen bilden die Elemente Phosphor, 

Stickstoff und Kalium. Ihr Gehalt in Pflanzen und Lebewesen bestimmt deren Zustand.  

Vor dem Hintergrund einer immer noch wachsenden Bevölkerung und der fortwährenden 

Degradation landwirtschaftlicher Böden sind große Probleme in der Sicherstellung der 

Nahrungsversorgung zu erwarten: Konflikte rühren einmal aus der zunehmenden 

Nutzungskonkurrenz um Land(wirtschaftliche) Flächen und Süßwasservorräte. Darüber 

hinaus aber wird die hohe Abhängigkeit der Landwirtschaft von fossilen Energieträgern 

relevant. Lange Transportwege mit Kühlketten wiederum werden bei Verknappung fossiler 

Energieträger zu neuen regionalen Bezugsstrukturen führen. Dies wird auch mit einer 

Neubewertung der Flächennutzung gekoppelt sein. 

Nachhaltige Nahrungsmittelversorgung wird daher einen optimierten Umgang mit Land- und 

Wasserressourcen benötigen. Dies wird insbesondere die optimle Bewirtschaftung guter 

Böden, die Nutzbarmachung marginaler Böden und die Verhinderung von Bodenerosion und 

Sanierung erodierter Böden bedingen. 

Die ausreichende Bereitstellung von Düngemitteln wird hier über Erfolg und Misserfolg 

entscheiden. Neben der direkten Energieverfügbarkeit rückt daher auch die Verfügbarkeit 

der Grundstoffe ins Zentrum der Analyse. Benötigte Rohstoffe der Düngemittelherstellung 

sind vor allem: 

• Stickstoffdünger: Dieser benötigt Stickstoff als Grundsubstanz. 

• Phosphatdünger: Grundstoffe sind vor allem Schwefel und diverse Phosphatgesteine 

• Kalidünger: Dieser wird vor allem aus Kalisalzen (Potasche) gewonnen. 

Grundstoff für Stickstoffdünger sind fossile Energieträger (Öl, Gas) mit ihren klar definierten 

Eigenschaften. Kalisalze variieren regional in ihrer Zusammensetzung. Das Endprodukt des 

bergmännischen Abbaus, der Konzentration und Aufbereitung hat jedoch relativ konstante 

Zusammensetzung mit wohl definierten Eigenschaften. 

Phosphate und Kohle können jedoch extrem in ihrer Zusammensetzung variieren. Die 

Zusammensetzung der Ausgangsstoffe beeinflusst die Prozesse, die angewandt werden 

können, um das abgebaute Erz zu hochwertigem Dünger zu verarbeiten: Veränderungen in 

der Erzzusammensetzung beeinflussen den Wirkungsgrad der Düngemittelherstellung. 

Damit ist die Düngemittelherstellung direkt und indirekt von ausreichend verfügbarer  Energie 

und der Qualität der natürlichen Ressourcen abhängig, da der energetische und technische 

Aufwand mit schlechter werdender Erzqualität steigt. 

Daher ist die Phosphorabhängigkeit besonders kritisch. Dessen Verfügbarkeit wird den 

Schwerpunkt der Analyse in diesem Kapitel bilden. 
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Die weiteren Stoffe Kalium, Stickstoff und Schwefel sind bezüglich ihrer Eigenschaften und 

Verfügbarkeit eher unkritisch. Allerdings dürfen die negative Aspekte insbesondere beim 

Abbau von Kalisalzen nicht vernachlässigt werden.  

5.1 Phosphat 

5.1.1 Allgemein 

Phosphor hat eine wichtige Funktion im pflanzlichen Metabolismus und ist notwendiger 

Nährstoff für pflanzliches Wachstum. Beispielsweise spielt es eine Rolle in der Stabilisierung 

von Nukleinsäuren und beim Energietransfer innerhalb metabolischer Entwicklungspfade von 

Biosynthese und Degradation (Zapata et Roy 2004). Im Gegensatz zu Nitraten und Sulfaten 

wird Phosphor in Pflanzen nicht reduziert, sondern bleibt in der höchsten Oxidationsstufe 

erhalten (Marschner 1003). 

Phosphor wird während der vegetativen Wachstumsphase absorbiert. Der größte Teil wird in 

der Frucht und im Samen konzentriert. Phosphor-defizitäre Pflanzen zeigen dabei 

Mangelerscheinungen wie reduziertes Wachstum, dunkelgrüne (= hohe Chlorophyll-

Konzentration) und rötliche Verfärbung (= erhöhte Anthozyanin-Bildung). Der pflanzliche 

Phosphorgehalt wiederum bestimmt die Stickstoffaufnahme der Pflanze. 

Gesunde Tiere und Menschen benötigen ausreichende Mengen Phosphor, um die 

Stoffwechselprozesse aufrecht zu erhalten. Während der Wachstumsphase nehmen die 

Pflanzen über die Wurzeln kontinuierlich Phosphor auf. Dieser muss daher , insbesondere 

als wasserlöslicher Dünger beständig eingebracht werden, wobei eine Konzentration von 0,2 

ppm Phosphor im Boden für optimale Wachstumsbedingungen sorgt (Barber 1995). 

Dabei wird Phosphor aus dem Boden als monovalentes (H2PO4 ) und divalentes (HPO4 ) 

Orthophosphat aufgenommen. Der Anteil der Aufnahme der unterschiedlichen 

Orthophosphate wird dabei vom pH-Wert der Böden bestimmt (Black 1968). 

Der Phosphorgehalt landwirtschaftlicher Böden ist sehr unterschiedlich. Beispielsweise 

enthalten landwirtschaftliche Flächen in tropischen und subtropischen Regionen in Asian, 

Afrika und Lateinamerika als Folge von Waldrodung, Überweidung und schlechter Praktiken 

große Anteile bewässerter und schlechter Böden mit geringem Ertrag. Saure Böden und 

niedriger Stickstoff- und Phosphorgehalt  schränken die Fruchtbarkeit deutlich ein (Formoso 

1999). Während der Stickstoffgehalt der Böden relativ einfach aufgebessert werden kann, 

bedarf die Erhöhung des Phosphorgehalts externer Düngung. 

5.1.2 Phosphat-Düngemittel 

Natürliche Phosphatvorkommen sind nicht homogen, sondern streuen sehr stark im 

Phosphorgehalt, Verunreinigungen und Kombination mit anderen Mineralien. Phosphate 

werden zunächst abgebaut. Etwa 90% des Phosphatgesteins werden industriell zu 
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Phosphatdünger weiterverarbeitet. Nur etwa 10% des abgebauten Phosphatgesteins werden 

direkt als Düngemittel eingesetzt. Dabei hat der direkte Einsatz als Düngemittel einige 

Vorteile, wie z.B.: 

• Der Energieaufwand zur Bereitstellung ist minimal 

• Der Dünger kann auch in der biologischen Landwirtschaft angewendet werden, da es 

sich um natürlichen Dünger handelt. 

• Einige im Gestein enthaltene Zusatzmineralien erhöhen die Wirksamkeit des 

Düngens, da sie in Kombination eine sehr positive Wirkung auf die Fertilität des 

Bodens haben. Hier ist insbesondere die Erhöhung der Kalziumaufnahme zu nennen. 

• In Summe wird oft die Kohlenstoffaufnahme und generell die Fruchbarkeit des 

Bodens erhöht bzw. die Bodendegradation reduziert. 

Allerdings nehmen nicht alle Böden natürliches Phosphat optimal auf. Darüber hinaus haben 

nur wenige natürliche Phosphatvorkommen die gewünschten Eigenschaften. Die geringere 

Konzentration erfordert einen höheren Mengeneinsatz und führt daher oft zu höheren 

Kosten. Der größte Teil der Phosphatvorkommen wird daher industriell  zu Dünger 

verarbeitet.  

Grundsätzlich haben Phosphatvorkommen einen sedimentären oder magmatischen 

Ursprung. Sedimentäre Gesteine bilden zu etwa 80% die Basis der Phosphatgewinnung. 

Diese sind vor allem in Marokko und anderen afrikanischen Staaten, den USA, dem Nahen 

Osten und China zu finden. Magmatische Gesteine haben etwa 17% Anteil an der 

Weltförderung. Die Abbaugebiete liegen vor allem in Russland, Kanada, Südafrika, Brasilien, 

Finnland, Simbabwe, Uganda, Malawi und Sri Lanka. Diese Lagerstätten haben einen hohen 

Fluoranteil. Sie sind schwer reaktiv und daher für die direkte Düngung ungeeignet. Sie 

müssen industriell aufbereitet werden. Dabei gilt die Faustregel: je höher der Apatitgehalt, 

desto günstiger sind die Herstelllungskosten. Die restliche Produktion kommt aus 

Guanodünger und sonstigen sedimentären Lagerstätten. Guanodünger ist, mit 1-2% Anteil, 

der einzige regenerative Anteil der Weltförderung. 

Natürliche Phosphatvorkommen haben unterschiedliche Qualität. Die Lagerstätten enthalten 

je nach Herkunft Gangerze und Verunreinigungen mit den unterschiedlichsten 

Eigenschaften. Beispielsweise können Silikate, Tonerde, Kalzite, Dolomite,  

Eisenhydratoxide und Aluminium in unterschiedlichsten Konzentrationen und Kombinationen 

enthalten sein. Damit variieren die Eigenschaften über einen großen Bereich. Dies schränkt 

die Auswahl der für natürliche Düngung geeigneten Phosphate stark ein. Insgesamt werden 

unter dem Handelsnamen PR (phosphate rocks) weltweit etwa 300 Phosphate 

unterschiedlicher Qualität gehandelt. 
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Etwa 90% der abgebauten Phosphate werden industriell für den Einsatz in Düngemitteln 

aufbereitet. Die Art der Aufbereitung und der hierzu notwendige Energieaufwand hängen 

sehr stark vom Rohmaterial ab. Wichtige Parameter sind beispielsweise: 

• Die Konzentration des Phosphat im Gestein 

• Die Härte und Konsistenz des Gesteins 

• Die Durchmischung mit Verunreinigungen 

Die grundsätzlich angewandten Prozesse dienen dabei der Entfernung der 

Verunreinigungen, sowie der Sortierung und Konzentration des Phosphat zum 

vermarktfähigen Endprodukt. Wichtige Prozessschritte sind hierbei die Reduktion, 

Trocknung, Röstung und Zerkleinerung. Wie diese Schritte im Detail aussehen, wird von der 

Konsistenz des Ausgangsmaterials bestimmt. 

5.1.3 Historische Förderung und Reserven 

Die Förderung von Phosphatgesteinen liegt hinter Eisenerz, Salz und Bauxit mengenmäßig 

an vierter Stelle der geförderten Bergbauprodukte. Die Entwicklung der historischen 

Förderung ist in Abbildung 55 dargestellt. 

 

Abbildung 55: Historische Förderung von Phosphatgestein 

Lange Zeit waren die USA das wichtigste Fördergebiet. Doch seit 1980 geht dort die 

Förderung zurück. Heute liegt sie auf dem Niveau der 1960er Jahre. In den 1980er Jahren 

war die Sowjetunion zur zweitgrößten Förderregion aufgestiegen. Doch nach deren 

Zusammenbruch brach dort auch die Phosphatförderung ein. Heute wird fast nur noch in 
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Russland Phosphatgestein gefördert, allerdings auf einem wesentlich niedrigeren Niveau als 

vor 30 Jahren. Marokko konnte seinen Platz als zweitwichtigste Förderregion behalten und 

sogar ausbauen. Allerdings wurde es von China überholt, das in den letzten Jahren die 

Förderung deutlich ausweitete und heute die Nummer 1 ist. 

Abbildung 56 zeigt die vorhandenen Reserven an Phosphatgestein der wichtigsten Länder 

und die dort seit 1900 bereits geförderten Mengen. Marokko und China haben die größten 

Reserven an Phosphatgestein. Zudem wurde bisher relativ wenig Phosphat gefördert, 

sodass deren Reserven die größten Reichweiten aufweisen. Sowohl die USA als auch und 

Russland haben ihre Reserven deutlich reduziert und werden die Förderung vermutlich nicht 

mehr ausweiten können. Auch Südafrika ist von nachgeordneter Bedeutung. 
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Abbildung 56: Phosphatreserven und bereits erfolgte kumulierte Förderung 

Abbildung 57 zeigt die Entwicklung der kumulierten Funde der weltweiten 

Phosphatvorkommen anhand der Entwicklung der Ressourcen. Diese beinhalten alle 

phosphathaltigen Gesteine unabhängig von Phosphatkonzentration und Wirtschaftlichkeit 

von deren Erschließung. Daher ist in der Grafik als schwarze Punkte auch die Entwicklung 

der weltweiten Reserven eingetragen. Diese beinhalten die wirtschaftlich erschließbaren 

Phosphatvorkommen – sie nehmen im Gegensatz zu den Ressourcen deutlich ab. 
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Abbildung 57: Entwicklung der Entdeckung der Phosphatressourcen  

Ein wesentlicher Grund für die im Verhältnis zu den Funden von Phosphatvorkommen 

geringen Reserven ist, dass nur wenige Vorkommen (die im Wesentlichen den Reserven 

entsprechen) Phosphatgestein mit hohem Phosphatgehalt aufweisen. Sowohl Kosten und 

Wirtschaftlichkeit als auch Umweltbeeinträchtigung der Förderung hängen sehr stark von der 

Phosphatkonzentration im Gestein ab. Daher ist der Unterschied wichtig. 

Der starke Förderrückgang in den USA trotz großer Reserven ist vor allem auf die stetig 

schlechter werdende Konzentration in den verbliebenen Reserven zurückzuführen, die eine 

wirtschaftliche Förderung immer unprofitabler machen. Auch weltweit müssen die 

Phosphatproduzenten zunehmend auf Gesteine mit geringerem Phosphatgehalt zugreifen 

(IFDC 1998). Daher wird die künftige Verfügbarkeit nicht nur von der Menge abbauwürdiger 

Phosphatgesteine sondern auch von der Qualität, insbesondere dem Erzgehalt, abhängen. 

Diese Entwicklung zeigt sich z.B. darin, dass die Förderung in den USA seit 30 Jahren 

zurückgeht, obwohl ausreichend Reserven verfügbar wären (siehe Abbildung 55). 

Abbildung 58 zeigt die Entwicklung der Reserven an Phosphatgesteinen seit 1995. Diese 

sind nur in China, Jordanien und einigen kleineren Förderstaaten angestiegen. In fast allen 

anderen Regionen, insbesondere in den USA und Südafrika sind sie deutlich gefallen. Daher 

wird sich künftig die Förderung von Phosphatgestein zunehmend auf zwei Staaten 

konzentrieren: Marokko und China. 
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Abbildung 58: Entwicklung der nachgewiesenen Phosphatreserven 

5.1.4 Szenarien zur künftigen Verfügbarkeit von Phosphor 

Aus der Reserveentwicklung und der historischen Förderung kann man mit einem 

logistischen Wachstumsmodell (so genanntes Hubbert-Modell) in erster Näherung den 

Verlauf der künftigen Förderung einer Region abschätzen. Auch wenn die Details vermutlich 

davon abweichen werden, gibt diese einfache Modellierung doch einen Überblick, wie die 

künftige Verfügbarkeit ungefähr aussehen wird. 

Abbildung 59 zeigt das Ergebnis dieser Modellierung für die USA, Jordanien und Südafrika. 

Sowohl für die USA als auch für Südafrika sind die Reserven viel zu gering um nochmals ein 

künftiges Förderwachstum plausibel erscheinen zu lassen. Dem Trend der vergangenen 

Jahrzehnte folgend wird die Förderung vermutlich weiter zurückgehen. In Jordanien ist noch 

ein Förderanstieg für einige Jahrzehnte denkbar. Allerdings befindet sich die Förderung im 

Vergleich auf niedrigem Niveau, sodass dies kaum Auswirkungen auf die weltweite 

Verfügbarkeit haben wird. 
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Abbildung 59: Historische Phosphatförderung in Jordanien, Südafrika und USA und Extrapolation 

Durch Aufsummation der Förderprofile der einzelnen Staaten ergibt sich eine Projektion für 

die weltweite Förderung von Phosphatgesteinen. Abbildung 59 zeigt das Ergebnis der 

Berechnungen. Vermutlich wird zwischen 2020 und 2030 das weltweite Fördermaximum von 

Phosphatgestein erreicht werden. Danach wird die Förderung vermutlich deutlich 

zurückgehen. Um das Jahr 2050 werden vermutlich nur noch Marokko und China über 

bedeutende Phosphatreserven verfügen. Deren Produktion wird mit etwa 90% Anteil die 

weltweite Phosphatförderung dominieren. 

0

10000

20000

30000

40000

50000

60000

1930 1950 1970 1990 2010 2030 2050
Quelle: USGS 2010, eig. Berechnung

Mio. t Phosphatförderung

USA

Jordanien

Südafrika



[Text eingeben] 

104 

 

 

Abbildung 60: Szenario der weltweiten Phosphatförderung bis 2050 

5.1.5 Phosphorkreislauf und Recycling 

Abbildung 61 zeigt schematisch den Phosphorkreislauf innerhalb einer Region. In der Regel 

wird ein großer Teil des Phosphors letztendlich über Gewässer aus der Region exportiert. 

Dieser Anteil muss über Düngemittel- bzw. indirekt über Futtermittelimporte ausgeglichen 

werden.  
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Abbildung 61: Flussdiagramm einer regionalen Phosphorbilanz (nach Brunner et Rechberger 2004) 

Bei langfristiger Verknappung des Phosphatabbaus muss die regionale Phosphorbilanz 

zunehmend auf eine Rezyklierung innerhalb der Region aufbauen. Die EU geht davon aus, 

dass mehr als die Hälfte des Phosphats in Kläranlagen bereits effektiv rezykliert wird (CEEP 

2007). 
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5.2 Kalium (Pottasche) 
Die weltweite Förderung von Pottasche, aus dem Kalium vor allem gewonnen wird, ist in 

Abbildung 62 zusammengestellt. Die USA, Frankreich und andere, weniger bedeutende 

europäische Staaten haben das Fördermaximum seit einigen Jahrzehnten überschritten. 

Dies wird vor allem durch die Ausweitung der Förderung in neuen Regionen, insbesondere in 

Russland, Weißrussland und Kanada mehr als ausgeglichen. Deutschland ist der 

drittwichtigste Förderstaat mit über die Jahrzehnte relativ konstanter Förderung. 

 

 

Abbildung 62: Weltweite Förderung von Pottasche (Kalisalzen) (USGS 2010) 

Abbildung 63 zeigt die noch vorhandenen Reserven und die bereits erfolgte kumulierte 

Förderung in den einzelnen Förderstaaten. Zunehmend konzentrieren sich die Reserven auf 

ganz wenige Regionen. So liegen in Kanada, Russland, Belarusland und Deutschland mehr 

als 90% der weltweiten Reserven. 

5000

10000

15000

20000

25000

30000

35000

40000

1920 1940 1960 1980 2000

Quelle: USGS 2010, eig. Berechnung

1000 t K2O
Potascheförderung

Kanada

USA
Frankreich

Deutschland

Russland
Und Weiß-
russland



[Text eingeben] 

107 

 

0
500

1000
1500
2000
2500
3000
3500
4000
4500
5000

K
a

n
a

d
a

R
u

ss
la

n
d

W
e

iß
ru

ss
la

n
d

D
e

u
ts

ch
la

n
d

B
ra

si
lie

n

C
h

in
a

U
S

A

Is
ra

e
l

Jo
rd

a
n

ie
n

S
p

a
n

ie
n

U
kr

a
in

e

G
ro

ß
b

ri
ta

n
n

ie
n

C
h

ile

Quelle: USGS Minerals Yearbook, Mai 2010

Reserven und kumulierte Förderung von Pottasche 2009
Mio. t

Kumulierte Förderung
Reserven 2009

 

Abbildung 63: Reserven und kumulierte Förderung von Pottasche (in Mio. t K2O) (USGS 2010) 

Abbildung 64 zeigt eine Projektion der weltweiten Förderung bis zum Jahr 2050 auf Basis 

der berichteten weltweiten und nationalen Reservesituation. Es muss erwartet werden, dass 

in diesem Jahrhundert kein Versorgungsengpass aufgrund schwindender Reserven erfolgen 

wird. In dieser Grobanalyse wurde jedoch weder die Qualität der Reserven (Konzentration, 

Verunreinigungen, geographische Lage und Distanz zu den Märkten) noch potenzielle mit 

Förderung und Anwendung von Kalium verbundene Umweltprobleme berücksichtigt. 

Da Kaliumabraumhalten meist der Witterung ausgesetzt sind und oft zu Versalzung von 

Böden und erhöhter Korrosion in der Umgebung führen, können aus dem verstärkten Abbau 

von Pottasche und zunehmender geographischer Konzentration der Abbaugebiete erhöhte 

Umweltbelastungen erwartet werden. Vermutlich durch damit verbundene Restriktionen die 

künftige Förderung wesentlich stärker beeinflusst werden als durch 

Ressourcenbeschränkungen. 
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Abbildung 64: Szenario zur künftigen Förderung von Pottasche (in t K2O) (USGS 2010) 
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