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Vorwort des Prasidenten

Deutschland ist ein Energieland. Schon die industriel-
le Revolution in Deutschland Mitte des 19. Jahrhunderts
stutzte sich auf Energie aus Steinkohle. Auch die ersten
Erddlfunde hierzulande datieren in diese Zeit zurick: Auf
der Suche nach Kohle stieB Prof. Georg Hundaus 1859 bei
einer Bohrung in Wietze nérdlich von Hannover in einer
Teufe von 36 m auf Erddl. Heute, im Jahr 2009, feiern
wir somit 150 Jahre Erdél in Deutschland! Der groBe Erd-
6l-Boom blieb hierzulande zunachst aus. Erst nach dem
zweiten Weltkrieg wurden heimisches Erdél und Erdgas
wichtige Bestandteile unserer Energieversorgung und sind
es bis heute.

Derzeit ist Deutschland Weltspitze bei der Nutzung von
Braunkohle, sowohl was die Menge an produzierter Braun-
kohle angeht, als auch bei der Kraftwerkstechnologie.
Deutschland nimmt eine Vorreiterrolle bei der Entwick-
lung der umwelt- und klimafreundlichen CCS-Technologie
(CCS, Carbon Capture and Storage) ein, mit der die Koh-
lendioxid-Emissionen insbesondere bei der Verstromung
von Kohle minimiert werden sollen.

Erneuerbare Energietrager sind jetzt schon ein untrennba-
rer Bestandteil unseres Energiemixes und werden weiter
an Bedeutung gewinnen. Fir die Bundesanstalt flir Geo-
wissenschaften und Rohstoffe (BGR) ist dabei die Nutzung
der Geothermie von besonderem Interesse. Hier kdnnten
Ein-Bohrloch-Konzepte, wie wir sie derzeit im Geozentrum
Hannover mit dem Pilotprojekt GeneSys erproben, einen
Durchbruch fir die breite Nutzung der tiefen Erdwarme
bringen.

Auch in Zukunft wird Energie unsere Wirtschaft und unser
Leben insgesamt bestimmen. Wachsender Energiebedarf
und die fortschreitende Erschépfung der heimischen Vor-
rate an Erddl und Erdgas haben Deutschland in den ver-
gangenen Jahrzehnten immer mehr zu einem Importland
fir Energierohstoffe gemacht. Einher ging diese Entwick-
lung gerade in den letzten Jahren mit stark schwanken-
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den Energierohstoffpreisen sowie steigendem technologi-
schem Aufwand bei der ErschlieBung neuer Lagerstatten
und der Férderung von Erdédl und Erdgas.

In dieser Situation besteht ein akuter Bedarf an For-
schungs- und Entwicklungsarbeiten: Mdgliche kinftige
Vorrate an Energierohstoffen missen erkundet und inno-
vative Technologien zur Exploration und ErschlieBung der
neuen Lagerstatten entwickelt werden. Die BGR leistet
hier Arbeit im Vorfeld industrieller Aktivitaten, insbeson-
dere bei der Erkundung des Energierohstoff-Potenzials
bislang kaum beachteter Regionen wie den Tiefwasser-
bereichen der Ozeane.

Die fossilen Energietrager werden auch in den kommen-
den Jahren die Hauptlast der Energieversorgung tragen.
Zur Ausrichtung der zukunftigen Energieversorgung
Deutschlands sind daher Basisinformationen zur weltwei-
ten Situation der Reserven, Ressourcen und Verfligbarkeit
der Energierohstoffe zwingend erforderlich. Mit der vor-
liegenden Studie stellt die BGR im Auftrag des Bundes-
ministeriums flr Wirtschaft und Technologie eine Analyse
zum aktuellen Stand und zu kinftigen Entwicklungen bei
Energierohstoffen vor.

F) bs ot

Prof. Dr. Hans-Joachim Kimpel

Prasident der BGR
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1 Verfugbarkeit der Energierohstoffe
im Uberblick

In der vorliegenden Studie werden Reserven, Ressourcen, Produktion und Verbrauch der
Energierohstoffe Erdél, Erdgas, Kohle, Kernbrennstoffe sowie Geothermie weltweit mit Stand
Ende 2007 analysiert, bewertet und in einen regionalen Zusammenhang gestellt. Nach der
Studie aus dem Jahr 2002 (BGR, 2003, Datenstand Ende 2001) wird damit erstmals wieder
von der BGR die Energierohstoffsituation weltweit umfassend erfasst und bewertet. Die Zeit
seit der letzten Studie war insbesondere gekennzeichnet durch deutliche Steigerungen der
Rohstoffpreise, die auch zu einer stéarkeren Wahrnehmung der Rohstoffthematik in der Politik
und der breiten Offentlichkeit fiihrte.

Die Reserven an nicht-erneuerbaren Energierohstoffen entsprachen Ende 2007 insgesamt
etwa 38 700 EJ (Tab. 1.1). Der Zuwachs von 2220 EJ gegentber dem Niveau von 2001 war
insbesondere durch Steigerungen bei Weichbraunkohle und den konventionellen Kohlen-
wasserstoffen Erddl und Erdgas bedingt.

Gemessen am gewinnbaren Energiegehalt ist die Kohle nach wie vor der beherrschende
Energierohstoff. Ihr Anteil an den Reserven aller nicht-erneuerbaren Energierohstoffe betragt
etwa 55 % (Abb. 1.1). Mit knapp 23 % rangiert Erddl (konventionell und nicht-konventionell
mit entsprechend 17 und 6 %) an zweiter Stelle. Erdgas folgt mit knapp 19 %, die Kern-
brennstoffe machen zusammen gut 4 % aus.

Forderung
Uran 1,9% THTRIMY 253 Uran 5,7% 439 EJ
: konv. Erdtil 17,0% Weichbraunkohle 2,1%
Weichbraunkohle 8,0% 4 o .
nicht-kanv. Erddl 5,7%
Hartkohle 46,7% Hartkohle 30,1% &
konv, Erdgas 18,0% ! el
Reserven nicht-konv. Erdgas 0,5% Erdgas 25,5%
38695 E]
konv. Erdal 1,6%
Thorium 0,2%
\ nicht-konv. Erd&l 2,3%
Uran 1,0%
' konv. Erdgas 1,6%
‘Weichbraunkohle 6,5%
nicht-konv, Erdgas 18,5%
Ressourcen
57 1 71 1 EJ Hartkohle 69,1%

Abbildung 1.1: Anteile der einzelnen nicht-erneuerbaren Energierohstoffe an der Férderung, den
Reserven und den Ressourcen Ende 2007.

Die Ressourcen der nicht-erneuerbaren Energierohstoffe erreichten Ende 2007 etwa
571700 EJ (Tab. 1.1) und zeigten eine deutliche Erhéhung um etwa das Anderthalbfache
gegeniber 2001. Verantwortlich dafiir waren die héheren Bewertungen bei Kohle durch
Einbeziehung von bisher nicht bertcksichtigten Ressourcen und bei nicht-konventionellen
Erdgasvorkommen in dichten Gesteinen und Kohleflézgas.
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Tabelle 1.1: Reserven und Ressourcen nicht-erneuerbarer Energierohstoffe Ende 2007 in den
fUr die einzelnen Energierohstoffe gebrauchlichen Einheiten (jeweils linke Spalte)
und in EJ (jeweils rechte Spalte).

Eneraietriger MaB- Reserven Ressourcen
gietrag einheit (s linke Spalte) E]  (s. linke Spalte) EJ
Erdol Gt 157 6575 92 3829
Erdgas Bill. m3 183 6947 239 9098
Sl Gtoe 323 13522 309 12 927
Kohlenwasserstoffe
Olsand / Schwerstél Gt 52 2183 190 7918
Olschiefer Gt - - 119 4970
Nicht-konventionelles 5, 52 2183 309 12919
Erdol
Dichte Speicher Bill. m3 3 103 666 25312
Kohleflozgas Bill. m3 2 82 254 9652
Erdgas in Aquiferen  Bill. m3 - - 800 30400
Gashydrat Bill. m3 - - 1 000 38 000
Nicht-konventionelles . 3
Erdgas Bill. m 5 184 2720 103 364
T T e 57 2369 2779 116 210
Kohlenwasserstoffe
PEIENEEEEEEE ooy 380 15 889 3088 129210
gesamt
Hartkohle Gt SKE 616 18 060 13195 386718
Weichbraunkohle Gt SKE 106 3113 1671 48 977
Kohle gesamt Gt SKE 722 21173 14 866 435 695
Fossile Energietrager 37 062 564 905
Uran? Mt U 22 7252 63 2 6543
84 31884
Thorium> Mt Th 2 908 2 964
Kernbrennstoffe 1633 6 806
Nicht erneuerbare 38 695 571 711

Energierohstoffe*

Abweichungen in den Summen wegen Rundungen mdglich

D 1tU = 14000 - 23 000 t SKE, unterer Wert verwendet, bzw. 1t U = 0,5 x 10%*> ]
2 RAR gewinnbar bis USD 40/kg U

3 Summe aus RAR gewinnbar von USD 40-130/kg U und IR

4 spekulative Ressourcen

% 1t Th gleicher SKE-Wert wie 1 t U angenommen

In Bezug auf den Energieinhalt ist die dominierende Rolle der Kohle bei den Ressourcen
mit einem Anteil von gut 76 % noch ausgepragter als bei den Reserven. Mit knapp 20 %
rangieren die aggregierten Ressourcen des konventionellen und nicht-konventionellen Erd-
gases mit jeweils 1,6 % und 18,1 % an zweiter Stelle. Erddl folgt mit 3 % vor den Kern-
brennstoffen mit gut 1 %.
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Bei den nicht-erneuerbaren Energierohstoffen war eine deutliche Steigerung der Férderung
von 335 EJ im Jahr 2001 auf 439 EJ 2007 zu beobachten. Getragen wurde diese Steigerung
von allen Energierohstoffen, in besonderem MaBe aber von Hartkohle, deren Férderung von
82 auf 124 EJ/a zunahm. Bis auf Europa wiesen alle Regionen Steigerungen in der Foérde-
rung auf. In Austral-Asien fielen diese, getragen durch Hartkohle mit einer Steigerung von
71 auf 124 EJ/a, besonders hoch aus. GréBere Zuwdchse waren auch in der GUS und im
Nahen Osten zu verzeichnen.

Der Verbrauch nicht-erneuerbarer Energierohstoffe zeigte ebenfalls eine deutliche Stei-
gerung von 346 auf 451 EJ/a. Bis auf Uran legte der Verbrauch bei allen Rohstoffen zu,
besonders massiv bei Kohle mit einer Steigerung von 94 auf 145 EJ/a. Zuwachse waren in
allen Regionen zu verzeichnen. Besonders stark stieg der Verbrauch in Austral-Asien von
98 auf 191 EJ/a. Der OECD-Anteil verringerte sich deutlich von 63 auf 50 %.

Vergleicht man fir alle Energierohstoffe zusammengenommen die weltweite Jahresforde-
rung 2007 mit 439 EJ, die Reserven mit 38 700 EJ und die Ressourcen mit 571 700 EJ, so
ergibt sich eine Relation von etwa 1 zu 90 zu 1300. Damit kénnen die globalen Reserven an
Energierohstoffen mit Ausnahme des konventionellen Erddls langerfristig eine ausreichende
Deckung des Energiebedarfes gewahrleisten.

Ausgehend von der Analyse der Daten ergeben sich flir die einzelnen Energierohstoffe fol-
gende Kernaussagen:

Die Nutzung geothermischer Energie hat sich in den vergangenen Jahren rasant ent-
wickelt. Weltweit stiegen seit 1980 die Verstromungsraten flir geothermische Energie um
jahrlich 200 bis 250 MW, fast linear an. Die Direktwdarmenutzung stieg gleichzeitig wegen
der starken Zunahme bei dezentralen Heizungsanlagen mit Warmepumpen sogar (ber-
proportional an. Im Jahr 2005 hatten die weltweit existierenden geothermischen Anlagen
eine installierte Ausgangsleistung von 27 825 MW, an Warmeenergie und 8933 MW, an
elektrischer Energie. Mit installierten Leistungen von 2504 MW, zur Stromerzeugung und
7817 MW, zur Direktwarmenutzung heben sich die USA als weltweit gréBter Nutzer geo-
thermischer Energie vom Feld der Ubrigen Lander ab.

Nicht nur in Deutschland sondern auch in anderen Landern wie den USA, Australien und
Kenia wird die Geothermienutzung durch Férderprogramme flir regenerative Energien und
zur Einsparung von CO,-Emissionen weiterhin eine starke Steigerung erfahren.

Bei der Versorgung mit Kernbrennstoffen wird aus geologischer Sicht in absehbarer Zeit
kein Engpass erwartet. Weltweit werden wachsende Reserven und Ressourcen verzeichnet.
Die Konzentration der weltweiten Produktion sowie der bekannten Reserven und Ressourcen
in wenigen Landern halt unverandert an. Im Jahr 2007 wurden 85 % der Weltproduktion von
lediglich sieben Bergwerksgesellschaften erbracht. Hier erfolgt die Produktion nach wie vor
aus politisch stabilen Férderlandern mit kostengiinstigen Lagerstatten. Die Marktbelebung
fihrte in den vergangenen Jahren zu einer deutlichen Zunahme der Explorationstatigkeit,
auch in Landern ohne bisherige Férderung. In Zukunft kann daher mit einer starkeren Di-
versifizierung der Produzentenlander gerechnet werden.
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Die Licke zwischen der jahrlichen Férderung und dem Verbrauch besteht fort. Nach wie vor
wird der zusatzliche Uranbedarf aus friher angelegten zivilen Lagerbestanden und aus stra-
tegischen Bestanden gedeckt. Nach starken Preissteigerungen in den vergangenen Jahren
kommt es seit 2007 zu einer Marktanpassung der Spotmarktpreise bei gleichzeitigem An-
stieg der Preise fur langjahrige Lieferkontrakte. Trotz der aktuellen Krise auf den weltweiten
Finanzmarkten liegen die Marktpreise oberhalb des Niveaus von vor 2006. Weltweit hat eine
Reihe von Landern den Zubau neuer Kraftwerke fir die kommende Dekade angekiindigt.
Diese Projekte gehen vielfach mit der Entwicklung alternativer und sparsamerer Techniken,
auch unter Nutzung von Thorium, einher.

Kohle ist der Energierohstoff mit der groBten geologischen Verfligbarkeit. Weichbraun- und
Hartkohle zusammen verfligen von allen nicht-erneuerbaren Energierohstoffen mit einem
Anteil von rund 55 % (722 Mrd. t SKE) an den Reserven und rund 76 % (14 866 Mrd. t SKE)
an den Ressourcen Uber das groBte Potenzial. Dieses ist ausreichend, um den absehbaren
Bedarf fiir viele Jahrzehnte zu decken. Kohle rangiert unter den nicht-erneuerbaren Ener-
gierohstoffen mit einem weltweiten PEV-Anteil von rund 30 % (Hartkohle 28 %, Weichbraun-
kohle rund 2 %) bezlglich des Verbrauchs nach Erddl auf Platz zwei. Bei der weltweiten
Stromerzeugung (brutto) war Kohle mit einem Anteil von 40 % (7620 TWh) im Jahr 2006
der wichtigste Energierohstoff (IEA, 2008a). Aufgrund des massenhaften Vorkommens
und der weltweiten Verbreitung gilt sie als wichtiges Element der Versorgungssicherheit im
Energierohstoffsektor.

Wie bereits in den BGR-Energiekurzstudien der Vorjahre, ist auch in dieser Studie ein Res-
sourcenzuwachs zu verzeichnen. Auch zukinftig ist mit weiteren Veranderungen sowohl bei
den Reserven als auch den Ressourcen zu rechnen, da die hohen Kohlepreise der vergan-
genen Jahre zu einer splrbaren Ausweitung der Explorations- und auch Entwicklungsakti-
vitaten gefuhrt haben.

Die Ergebnisse der derzeit laufenden Pilotvorhaben zur Minderung von CO,-Emissionen (CCS)
insbesondere bei der Verstromung von Kohle werden mit darlber entscheiden, welchen
Anteil die immensen Vorrate an Kohle kiinftig an der weltweiten Energieversorgung tragen.
Dariuber hinaus kénnte Kohle durch die Kohleverflissigung mégliche kiinftige Versorgungs-
engpasse bei Erddl abmildern.

Erdgas verfiigt liber ein ausreichendes Potenzial, um in den nachsten Jahrzehnten die Rolle
einer Brlickenenergie hin zu erneuerbaren Energien zu leisten. Die konventionellen Erdgas-
reserven weisen eine starke regionale Konzentration auf. So verfigen die drei fihrenden
erdgasreichsten Lander Russland, Iran und Katar Gber mehr als die Halfte der Reserven.
Nachteilig im Vergleich zu Erddl und Kohle sind die hohen spezifischen Transportkosten von
Erdgas.

Der Anteil an verflissigtem Erdgas (LNG) am Transport wird klnftig weiter steigen. Auf-
grund langfristiger Lieferverpflichtungen und regionaler Erdgasmarkte wird sich absehbar
allerdings kein beherrschender Weltmarkt analog zu Erddl ausbilden.

Nicht-konventionelles Erdgas, insbesondere Erdgas aus dichten Gesteinen und Kohleflézgas,

wird klnftig eine gréBere Rolle bei der Deckung des Erdgasbedarfs spielen. Die Produktion
von Erdgas aus Gashydrat steht allerdings noch in der Erprobung.
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Erdol ist der wichtigste Energierohstoff und wird es auch in nachster Zukunft bleiben.
Ausgehend vom gegenwartigen Erschépfungsgrad der Reserven wird konventionelles Erdél
allerdings in absehbarer Zeit nicht mehr im bisherigen MaBe zur Verfligung stehen.

Unter den gegebenen Rahmenbedingungen des Erddimarktes wird bei einer optimalen Nut-
zung der Reserven und Ressourcen das globale Maximum der Férderung von konventionel-
lem Erd6l um 2020 erreicht werden. Werden zudem Reservenzuwachse aus produzierenden
Lagerstatten und die mégliche Férderung von Erdél aus Olsanden berticksichtigt, wére unter
den genannten Voraussetzungen eine Steigerung der Produktion bis maximal 2035 mdglich
(Abb. 1.2). Nach den in dieser Studie durchgeflihrten Projektionen wird die klinftige Erdél-
forderung einen Wert von 4,7 Gt pro Jahr nicht Gberschreiten. Wie bei Erdgas konzentrieren
sich die verbleibenden Reserven zunehmend auf die Strategische Ellipse. Nationale, staat-
liche Olgesellschaften drangen die internationalen Konzerne beim Zugang zu den Reserven
und bei der Férderung zunehmend in den Hintergrund.
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Abbildung 1.2: Historische Entwicklung der Erdélproduktion und projizierter Produktionsverlauf
flr konventionelles Erdol inklusive Kondensat (NGL) und zusatzlich unter Berlick-
sichtigung der Olsandproduktion und von Reservenzuwéchsen (Field Growth).

Nicht-konventionelles Erdél, insbesondere aus Olsanden, wird kiinftig eine wachsende Rolle
Ubernehmen. Das erwartete Férdermaximum fir Erddl kann dadurch jedoch kaum verzégert
werden. Erhebliches zusatzliches Erdél- aber auch Erdgaspotenzial wird in den Frontierge-
bieten der Arktis und der Tiefwasserbereiche der Kontinentrander erwartet. Insbesondere
durch die effektivere Entélung produzierender Felder werden auch kiinftig weitere Reser-
venzuwachse erfolgen.

Die besondere Situation von Erdol wird auch deutlich aus der Zusammenschau von Reserven

und Ressourcen der nicht-erneuerbaren Energierohstoffe (Abb. 1.3). Noch verstarkt wird
dieser Eindruck im Vergleich mit dem kumulierten Verbrauch im Zeitraum 2008 bis 2030
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entsprechend dem Referenzszenario der IEA (2008b). Wahrend Kohle das bei weitem groBte
Potenzial hat, zeichnet sich auch flir Erdgas und Uran ein noch entspanntes Bild ab. Erdél
ist der Energierohstoff der Erde, dessen Vorrate am weitesten erschopft sind.

I Reserven

[ Ressourcen

konventionell . .
Prognostizierter kumulierter Verbrauch

nicht-konventionell 2008-2030 (IEA 2008Db)

Erdol

konventionell

Erdgas nicht-konventionell

Kohle
Weichbraunkohle

1

Uran

Gtoe
0 1000 2000 8000 10 000

Abbildung 1.3: Angebotssituation (Reserven und Ressourcen) nicht-erneuerbarer Energierohstoffe
im Vergleich mit einem Bedarfsszenario der IEA (2008) bis 2030.
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2 Energierohstoffe — Definitionen,
Klassifikationen

2.1 Energievorrate der Erde

Zu den nicht-erneuerbaren Energierohstoffen, im Folgenden kurz Energierohstoffe genannt,
zahlen die fossilen Energierohstoffe Erdol, Erdgas und Kohle sowie die Kernbrennstoffe
Uran und Thorium. Diese Rohstoffe zusammen bilden mit einem Anteil von 87 % am Pri-
marenergieverbrauch 2006 das Rickgrat der Welt-Energieversorgung (Abb. 2.1).

Kohle Erdol

Erneuerbare

Kernenergie Erdgas

Abbildung 2.1: Anteil der Energierohstoffe am Primdrenergieverbrauch 2006 weltweit (IEA,
2008).

Die Energierohstoffe sind als naturliche Rohstoffe weit verbreitet und kommen in groBen
Mengen und in vielféltiger Form in der Erdkruste vor.

Erdél, Erdgas und Kohle sind ihrem Ursprung nach Reste organischen Lebens: Unter be-
stimmten geologischen Bedingungen wurden wahrend der Erdgeschichte groBe Mengen ab-
gestorbenes organisches Material in Ablagerungsgesteine eingebaut. Diese an organischem
Material angereicherten Gesteine wurden durch geologische Vorgange in tiefere und heiBere
Zonen der Erdkruste versenkt. Dabei veranderte sich das abgestorbene organische Material
durch die hohen Temperaturen kontinuierlich. Ein Abbild dieser Veréanderung sind die ver-
schiedenen Stadien der so genannten Inkohlung: Steinkohle als fossiles organisches Mate-
rial war in ihrer geologischen Geschichte tiefer versenkt und damit hoheren Temperaturen
ausgesetzt als Braunkohle. Bei dieser Umwandlung des organischen Materials werden auch
Kohlenwasserstoffmolektile gebildet und kénnen in die Hohl- und Porenraume des Gesteins
migrieren. Je nach Typ der Kohlenwasserstoffmolekiile und nach Druck und Temperatur des
jeweiligen Gesteins treten diese Gemische an Kohlenwasserstoffen entweder in fllssiger
Form als Erddl oder in gasféormiger Form als Erdgas auf.

Die Kernbrennstoffe Uran und Thorium sind ebenfalls natlrliche Bestandteile der Gesteine
der Erdkruste. Durch natlrlichen radioaktiven Zerfall produzieren sie im Gestein kontinu-
ierlich Energie in Form von Warme. Die mit zunehmender Tiefe steigende Temperatur der
Erde kann in etwa zur Halfte auf den radioaktiven Zerfall dieser Substanzen zuriickgefiihrt
werden.
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Die Energie der Erde in Form von Warme ist betrdchtlich. Diese geothermische Energie
Ubersteigt die aus den nicht-erneuerbaren Energierohstoffen nutzbare Energie um ein Viel-
faches. Wenn auch ihr Anteil an der weltweiten Energiegewinnung noch sehr gering ist,
wird in der vorliegenden Studie auch die Geothermie als geogene Energiequelle behandelt.
Geothermische Energie gilt allgemein als erneuerbare Energie und unterscheidet sich von
Erdol, Erdgas, Kohle und den Kernbrennstoffen auch dadurch, dass der Energienutzung
keine primare Rohstoffgewinnung im Sinne eines Abbaus voraus geht. Somit fehlt der
Geothermie in der urspringlichen Bedeutung des Begriffs Rohstoff der stoffliche Aspekt.
Damit einher gehen technische Besonderheiten bei Gewinnung und technischer Nutzung der
Geothermie (Abschnitt 7). Insofern behalt die Geothermie in den folgenden Ausfihrungen
einen Sonderstatus, der sich auch in einer abweichenden Vorratsklassifikation ausdrickt
(Abschnitt 2.5).

2.2 Vom Rohstoffvorkommen zur Lagerstatte

Nur einige Vorkommen an Energierohstoffen sind wirtschaftlich nutzbar. Liegt der Rohstoff
in ausreichender Konzentration vor, ist die Gewinnbarkeit eines bekannten Vorkommens
gegeben, wenn technische Mdglichkeiten bestehen, die Vorkommen zu erschlieen, die
Gewinnung wirtschaftlich profitabel ist und keine anderen Ubergeordneten Griinde, z. B.
soziale oder dkologische Erwagungen, gegen eine Nutzung sprechen. Unter diesen Voraus-
setzungen gewinnbare Vorkommen werden als Lagerstatten bezeichnet.

Mit Blick auf Arten der Energierohstoffvorkommen, auf wirtschaftlich nutzbare Mengen an
Rohstoffen, auf technische Mdglichkeiten der Gewinnung und auch auf die Versorgungssi-
cherheit mit Energierohstoffen wurde eine Reihe von Begriffen wie Verfligbarkeit, Reserven
und Ressourcen, Reichweite, konventionelle und nicht-konventionelle Rohstoffe gepragt. Mit
diesen Bezeichnungen kdnnen verschiedene Aspekte der Nutzbarkeit der Energierohstoffe
benannt werden. Sie sind sowohl in der Fachwelt als auch im allgemeinen Sprachgebrauch
allgegenwartig. Allerdings existiert fiir keinen dieser Begriffe eine weltweit oder auch nur
branchenweit anerkannte Definition. Zur Verstandlichkeit dieser Studie werden die Begriffe
im Folgenden definiert. Damit erfolgt auch eine Klassifikation der einzelnen Energieroh-
stoffe.

2.3 Klassifikation der Energierohstoff-Typen

Bei Erddl, Erdgas und Uran ist eine Unterscheidung nach konventionellen und nicht-
konventionellen Vorkommen ublich. Bei Erd6l und Erdgas spricht man von konventio-
nellen Vorkommen, wenn eine Gewinnung mit den klassischen Explorations-, Férder- und
Transporttechniken moglich ist. Mit Blick auf diese klassischen Methoden kann man auch
von flieBendem Erddél und frei stromendem Erdgas sprechen. Nach dieser weichen Definition
bedarf die ErschlieBung und Nutzung nicht-konventioneller Vorkommen alternativer Tech-
nologien. Aspekte der Wirtschaftlichkeit und die Tatsache, ob sich die jeweilige Lagerstatte
bereits in Produktion befindet, spielen bei dieser Definition keine Rolle. Eine Klassifikation
der Energierohstoffe in diesem Sinne ist in Abbildung 2.2 dargestellt. Bei Kohle ist eine
Untergliederung in konventionelle und nicht-konventionelle Vorkommen nicht tblich (Ab-
schnitt 2.3.3).
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DEFINITIONEN, KLASSIFIKATIONEN

Erdol Erdgas Kohle Kernbrennstoffe

Leichtal Freies Erdgas Hartkohle Uran
in Erzlagerstétten konven-

Thorium tionell

Schwerdl Erddlgas Weichbraunkohle

Kondensat

dichten Phosphate
E!Fu._men - Granite nicht-
(Olsand)
Meerwasser konv.

Aquifergas

Gashydrat

Abbildung 2.2: Klassifizierung der nicht-erneuerbaren Energierohstoffe.

2.3.1 Erdol konventionell und nicht-konventionell

Erddl wird untergliedert in konventionelle Vorkommen zusammen mit flissigen Kohlen-
wasserstoffen, den sogenannten Natural Gas Liquids (NGL), die bei der Erdgasforderung in
unterschiedlicher Form als Kondensat oder Fliissiggas gewonnen werden sowie Schwerd6l.
Zum nicht-konventionellen Erdél zahlt Schwerstél, das aufgrund seiner hohen Viskositat
nur schwer flieBfahig ist sowie gebundenes Erdél in Olsanden und Olschiefern. Damit kann
konventionelles Erddl auch physikalisch mit Hilfe der Dichte definiert werden: Erddl mit
einer Dichte von weniger als 1,0 g/cm3 (oder groBer 10°API) zahlt so zu konventionellem
Erdol (Abb. 2.3).

nicht konventionell
konv.
0 10 20 30 40 50 SAPI
25 31,1 45

Schwerstdl Schweral Leichtol Kondensat
Bitumen

6,1 6,6 7,35 b/t
| |

1,068 1,000 0,934 0,905 0,876 0,825 0,755 g/cm?

Abbildung 2.3: Klassifikation von Erddl nach seiner Dichte.

Andere Klassifikationen flir Erddl beziehen Aspekte der Bedingungen des Auftretens der
Vorkommen mit ein. So werden bei einigen Autoren offshore-Vorkommen, Vorkommen
unterhalb gewisser Wassertiefen oder in bestimmten Regionen als nicht-konventionell be-
zeichnet. Campbell (1997, 2002, 2006) rechnet offshore-Erddl in Wassertiefen groBer 500 m
(Tiefwasser) und Erddl in arktischen Regionen sowie Kondensat trotz im oben genannten
Sinne konventioneller Produktionstechnologien zum nicht-konventionellen Erddl. Mit dieser
Vorgehensweise werden Vorkommen von Erddl, deren Ressourcenabschatzung noch sehr
schwierig ist, aus Szenarien Uber die kiinftige Erdodlverfligbarkeit ausgenommen; als Kon-
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sequenz werden die globalen Reserven und Ressourcen (Abschnitt 2.4) an konventionellem
Erdol erheblich unterbewertet.

Andere Autoren wie Schollnberger (1998) zéhlen zum konventionellen Erdél jenes Ol, das
unabhangig von seinen physikalischen Eigenschaften, der Art des Vorkommens und der
zur Produktion notwendigen Technologie wirtschaftlich geférdert werden kann. Hier steht
die Erkenntnis im Vordergrund, dass aus Sicht des Verbrauchers vorrangig der Preis des
Energietragers von Interesse ist. Diese Untergliederung zwischen konventionell und nicht-
konventionell ist jedoch sehr nah an der im Abschnitt 2.4.2 dargestellten Trennung von
Reserven und Ressourcen und wird daher nicht empfohlen. Auch bei Erddlstatistiken werden
die Begriffe konventionell und nicht-konventionell uneinheitlich gehandhabt. Einige Lander
berichten Reservenzahlen inklusive nicht-konventioneller Vorkommen, bei den meisten
Léandern ist auch in den Férderdaten nicht-konventionelles Erddl enthalten.

2.3.2 Erdgas konventionell und nicht-konventionell

Wie bei Erd6l werden Vorkommen von Erdgas in der Regel bei Gewinnbarkeit mit klassi-
schen Foérdertechniken als konventionell bezeichnet. Entsprechend Abbildung 2.2 zahlen
dazu freies Erdgas in Erdgas- oder Gaskondensat-Lagerstatten sowie Erddlgas, welches in
der Lagerstétte im Erddl geldst ist und bei der Olférderung anféllt.

Nicht-konventionelles Erdgas stromt einer Férderbohrung nicht ohne weitere technische
MaBnahmen in ausreichender Menge zu, weil es entweder nicht in freier Gasphase im
Gestein vorkommt oder das Speichergestein nicht ausreichend durchlassig ist. Zu diesen
nicht-konventionellen Vorkommen von Erdgas zahlen Erdgas in dichten Gesteinen, Flézgas,
Aquifergas und Gashydrat.

Bei Erdgas in dichten Gesteinen (Tight Gas, Shale Gas) ist die Durchlassigkeit der Spei-
chergesteine sehr gering. Zur Produktion von Erdgas aus dichten Gesteinen missen durch
technische MaBBnahmen Wegsamkeiten im Speichergestein geschaffen werden. Dazu wird
Uber Bohrungen das Gestein mit hohem hydraulischem Druck aufgebrochen (gefract). Bei
diesen Speichergesteinen handelt es sich haufig um feinkdrnige Tonsteine, flr die sich im
internationalen Sprachgebrauch der Begriff Gas Shale durchgesetzt hat.

Kohleflézgas (Coalbed Methane, CBM) ist Erdgas, das in kohleflihrenden Becken in Kohleflo-
zen in absorbierter Form oder in Mikrokliften und Mikroporen vorkommt. Es wird ebenfalls
mittels Bohrungen erschlossen und die Zuflisse werden durch Aufbrechen der Kohlefloze
mittels klnstlicher Risse (Fracs) stimuliert.

Als Aquifergas wird im Grundwasser geldstes und dispers verteiltes Erdgas bezeichnet, das
bei Férderung des Wassers an die Erdoberflache durch Druckentlastung freigesetzt werden
kann.

Gashydrat ist eine eisférmige, feste Verbindung aus Methan und Wasser, die sich unter nied-
rigen Temperatur- und hohen Druckbedingungen (Stabilitdtszone) bilden kann. Gashydrat
tritt in polaren Permafrostgebieten und in bestimmten Wassertiefen an den Kontinentran-
dern der Weltmeere auf.
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2.3.3 Kohleklassifikation

Eine Unterteilung von Kohlevorkommen in konventionelle und nicht-konventionelle Vorkom-
men ist nicht gebrauchlich. Viele der Kohleférderlander besitzen zudem eigene Kohleklassi-
fikationen. Dadurch werden die Vergleichbarkeit der Kohlearten und die damit verbundene
unterschiedliche Einteilung in die Vorratsklassen erschwert (BGR, 2003). Wesentliche zur
Klassifikation genutzte Unterscheidungsmerkmale von Kohlevorkommen beziehen sich auf
physikalische Eigenschaften der Kohle wie den Energieinhalt und die Vitrinitreflexion sowie
auf die chemische Zusammensetzung mit Parametern wie dem Wassergehalt oder dem
Anteil an flichtigen Bestandteilen (Abb. 2.4).

————— 36000 |

Kokskohle
__________ 19 - 1,6
140 19
-3 | 36000 | 10 | 22
UN-ECE: Ortho-Lignite bis 15 000 kJ/kg * af = aschefrei, waf** = wasser-aschefrei

Meta-Lignite bis 20 000 kJ/kg
Subbituminous Coal bis 24 000 kJ/kg
Bituminous Coal bis zu einer mittleren Vitrinitreflexion von 2 %

USA: Lignite bis 19 300 kJ/kg

Abbildung 2.4: Vergleich der BGR-Kohleklassifikation mit den Systemen der UN-ECE (in-seam coal)
und der USA.

Im deutschen Sprachraum werden die Braunkohlenarten generell nach ihrem Wassergehalt
und der damit zusammenhdngenden Festigkeit und Farbe unterschieden. Im Gegensatz dazu
werden die Steinkohlenarten sowie Anthrazit nach ihrem Anteil an flichtigen Bestandtei-
len, Energieinhalt sowie nach der Beschaffenheit des sogenannten Verkokungsriickstandes
unterteilt (Pohl, 1992).

Die BGR gibt die Kohlereserven und Kohleressourcen in ihren Energierohstoffstudien un-
terteilt nach Weichbraunkohlen und Hartkohlen an (Abb. 2.4). Zu den Weichbraunkohlen
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werden alle Kohlen mit einem Energieinhalt kleiner 16 500 kJ/kg zugeordnet; als Hartkoh-
len gelten alle Kohlen mit einem Energieinhalt gréBer 16 500 kJ/kg. Da international keine
Abgrenzung zwischen Hart- und Weichbraunkohle etabliert ist, kbnnen bei der Zusammen-
fihrung von Vorratsdaten aus verschiedenen Landern Zuordnungsprobleme auftreten. Der
World Energy Council (WEC) unterscheidet in seiner Kohleklassifikation bitumindse Kohlen
inklusive Anthrazit, subbitumindse Kohle und Lignit. Exakte Grenzwerte zur Abgrenzung der
Kohlen untereinander gibt der WEC dabei nicht vor. Dies begriindet der WEC damit, dass
kein universell akzeptiertes System zur Abgrenzung der Kohlen existiert. Auf Grund dessen
kdnnen die Zuweisungen zu diesen drei Kohlengruppen von Land zu Land unterschiedlich
sein. So beinhalten insbesondere die Angaben zu den subbituminésen Kohlen in einigen
Landern bitumindse Kohlen und auch Weichbraunkohle (WEC, 2004)

2.3.4 Uran konventionell und nicht-konventionell

Uranvorkommen werden als konventionell bezeichnet, wenn sie eine nachverfolgbare Pro-
duktionsgeschichte besitzen, bei der Uran Haupt- oder bedeutendes Nebenprodukt ist.
Urananreicherungen in Gesteinen kénnen durch sehr verschiedene geologische Prozesse ent-
stehen. Dadurch ergibt sich fir konventionelle Uranvorkommen eine Vielzahl von verschie-
denen Lagerstattentypen (Abschnitt 6.1.1). Niedriggehaltige Vorkommen, bei denen Uran
lediglich als Beiprodukt gewinnbar ist oder nur in sehr geringen Konzentrationen vorkommt,
gelten als nicht-konventionelle Vorkommen (Abb. 2.2). Zu diesen nicht-konventionellen
Vorkommen werden Meerwasser, Granit, Phosphorite und Schwarzschiefer gezahlt.

2.4 \Vorratsklassifikation der Energierohstoffe
2.4.1 Die Quantifizierung von Rohstoffmengen

Vorkommen von Erdél, Erdgas, Kohle, Uran und Thorium entziehen sich als Bestandteile der
Erdkruste in der Regel unserer direkten Beobachtung. GroBe Regionen der Erde, wie weite
Teile der Arktis oder die Tiefwasserbereiche der Kontinentrander, sind bis heute so wenig
erforscht, dass Aussagen Uber mdgliche Rohstoffvorkommen auf eher zufalligen Beobach-
tungen oder auf Annahmen beruhen. Die tatsachlichen Mengen an Energierohstoffen in der
Erdkruste sind also nicht bekannt.

Ebenso ist es nicht méglich, mit zufriedenstellender Genauigkeit anzugeben, wie groB3 die
nutzbare Menge an Energierohstoffen der Erde ist. Informationen Uber Anreicherungen
dieser Rohstoffe ergeben sich bei bekannten Vorkommen durch Rickschlisse aus Beob-
achtungen an der Erdoberflache, durch punktuelle Informationen aus Bohrungen, durch
bergmannisches ErschlieBen des Untergrundes oder durch indirekte Erkundungsverfahren
wie der seismischen Durchschallung des Untergrundes. Wahrend der ErschlieBung und
beim Fdrderbetrieb einer Lagerstatte werden zudem fortwahrend geologische Daten und
Forderdaten gesammelt. All diese Informationen mussen geowissenschaftlich interpretiert
werden, um eine Abschatzung der tatsachlich gewinnbaren Mengen an Rohstoffen in der
Lagerstatte zu erhalten. Eine vollstandige Erfassung des Lagerstattenvolumens und der
Qualitat des Energierohstoffes kann diese Erkundung aber meist nicht liefern.
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Selbst bei Beendigung der Férderung aus einer Lagerstatte ist in aller Regel nicht bekannt,
wie groB die Menge des verbliebenen Rohstoffes ist, denn nur in den seltensten Fallen
endet die Produktion aus einer Lagerstatte mit der vollstandigen Erschopfung. So werden
Lagerstatten aufgegeben, wenn die betreibende Firma oder das Konsortium aus wirtschaft-
lichen Erwagungen beschliet, keine weiteren Investitionen in den Ausbau und die weitere
Produktion dieser Lagerstatte zu tatigen und die verbleibende Produktion nicht mehr aus-
reichend rentabel ist. Griinde flr derartige Entscheidungen sind haufig geologischer oder
technischer Natur, kdnnen aber auch in sich verandernden politischen und wirtschaftlichen
Rahmenbedingungen liegen. Im globalen Durchschnitt wird beispielsweise die Produktion
aus Erdollagerstatten beendet, wenn etwa ein Drittel des urspriinglich vorhandenen Erdéls
(in place) geférdert ist; zwei Drittel verbleiben als derzeit nicht nutzbares Erddl im Reser-
voir. Mit zunehmender Produktion aus Erdéllagerstatten nimmt der Anteil an gefordertem
Wasser zu, der Lagerstattendruck kann abnehmen. Auch bei groBen Restmengen an Erddl
im Reservoir wird eine Produktion somit irgendwann unrentabel.

Angaben zur Menge der gewinnbaren und nutzbaren Rohstoffe hangen also immer von
den geologischen Gegebenheiten der Lagerstatten, dem Stand des Wissens darlber, den
technologischen Mdéglichkeiten der ErschlieBung und Produktion sowie wirtschaftlichen und
politischen Rahmenbedingungen ab. Entsprechend variieren auch die Intentionen und Me-
thoden, die Mengen an Energierohstoffen abzuschatzen.

Rohstoffproduzierende Firmen sind an mdglichst genauen Angaben Uber die Inhalte ihrer ein-
zelnen Lagerstatten interessiert und betreiben die Bewertung der Lagerstatteninhalte daher
mit groBer Genauigkeit. Diese Daten sind Geschaftsgrundlage der Firmen und bestimmen
mafBgeblich deren Investitionsverhalten. Im Ergebnis werden damit nach dem jeweiligen
Datenstand fir jede einzelne Lagerstatte zu gewinnende Rohstoffvolumina abgeschatzt. In
wieweit diese Informationen der Offentlichkeit zur Verfiigung gestellt werden, hangt von
der Gesetzgebung und den Gepflogenheiten der Firma und des jeweiligen Staates ab.

Auch flr die Wirtschafts- und Energiepolitik werden als Planungsgrundlage Zahlen zu Vor-
raten an Energierohstoffen bendtigt. Ein direkter Bezug zu einzelnen Lagerstatten ist dabei
oft nicht notwendig; Statistiken werden fur Férderregionen, Lander oder Kontinente erstellt.
Erhoben werden diese Statistiken beispielsweise von nationalen geologischen Diensten
oder von internationalen Organisationen wie der IEA. All diesen Vorratsstatistiken liegt im
Wesentlichen eine Unterscheidung zu Grunde zwischen denjenigen Rohstoffmengen, deren
Gewinnung als sicher gilt (Reserven), und denjenigen Rohstoffmengen, deren Existenz nur
vermutet wird, oder deren Gewinnung derzeit als nicht méglich angenommen wird (Res-
sourcen).

2.4.2 BGR-Vorratsdefinition
Reserven sind die Mengen eines Energierohstoffes, die mit groBer Genauigkeit erfasst
wurden und mit den derzeitigen technischen Mdglichkeiten wirtschaftlich gewonnen werden

kénnen.

Synonym gebrauchliche Wendungen sind bauwirdige (Kohle) sowie sicher gewinnbare Vor-
rate. Die oben genannte Definition bedeutet, dass die Hohe der Reserven vom Wissensstand
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Uber die Lagerstatte, vom Rohstoffpreis und vom Stand der Technik abhangt. Diese Abhan-
gigkeit vom Preis wird besonders beim Uran deutlich, dem einzigen Energierohstoff, dessen
Reserven und Ressourcen seit langer Zeit nach Gewinnungskosten unterteilt werden. Bei
Uran werden von der BGR Reserven im Sinne der oben genannten Definition gleichgesetzt
mit den gesicherten Reserven mit Gewinnungskosten kleiner USD 40/kg nach Definition
von NEA und IAEA.

Ressourcen sind die Mengen eines Energierohstoffes, die geologisch nachgewiesen sind,
aber derzeit nicht wirtschaftlich gewonnen werden kénnen und die Mengen, die nicht nach-
gewiesen sind, aber aus geologischen Grinden in dem betreffenden Gebiet erwartet werden
kénnen.

Dabei werden bei den Ressourcen von Erddél, Erdgas und Uran wie bei den Reserven nur
die zu erwartenden potenziell wirtschaftlich gewinnbaren Mengen berlcksichtigt. Bei Kohle
sind dies in der Regel in-situ-Mengen, also die Gesamtmenge unabhangig von ihrer Ge-
winnbarkeit.

Das Gesamtpotenzial (Estimated Ultimate Recovery, EUR) ist bei Kohlenwasserstoffen die
gesamte gewinnbare Menge, also die Summe aus den bisher insgesamt geférderten Men-
gen, den Reserven und Ressourcen. Diese Bezeichnung ist bei anderen Energierohstoffen
weniger gebrauchlich.

Das verbleibende Potenzial ist die gesamte noch gewinnbare Menge an Energierohstoffen,
also die Summe aus den Reserven und Ressourcen. Bei Kohle und Uran wird als Synonym
auch der Begriff Gesamtressourcen gebraucht. Zu beachten ist, dass jeweils Reserven nicht
in den Ressourcen enthalten sind.

Die urspriinglichen (=initialen) Reserven sind die gesamten bisher nachgewiesenen Re-
serven an Energierohstoffen, also die Summe aus den bisher insgesamt geférderten Mengen
und den zum heutigen Zeitpunkt bekannten Reserven. Eine Ubersicht Giber die Abgrenzung
der Vorratsbegriffe flr die Energierohstoffe gibt Abbildung 2.5. Neben dieser BGR-Definition
existiert je nach Rohstoff und Land eine Vielzahl unterschiedlicher Vorratsklassifikationen,
auf deren wichtigste im Folgenden kurz eingegangen wird.

kumulierte
£ Reserven Ressourcen
Forderung

[
—

verbleibendes Potenzial
"I

Gesamtpotenzial

Kohle, | initialeReserven |

Uran Gesamtressourcen

Abbildung 2.5: Vorratsklassifikation der Energierohstoffe.
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2.4.3 Andere Vorratsklassifikationen

Erdol und Erdgas

Das Oil and Gas Reserves Committee der SPE (Society of Petroleum Engineers) verglich
2005 eine Reihe unterschiedlicher nationaler und international gebrauchlicher Vorratsklas-
sifikationen fir Erdol und Erdgas (SPE, 2005). Diese umfassten drei verschiedene Sichtwei-
sen: Die von Bdrsenaufsichten wie der United States Securities and Exchange Commission
(SEC) erlassenen Regeln beinhalteten bislang Definitionen flr sichere Reserven. Seit 2009
werden von der SEC auch wahrscheinliche und mdgliche Reserven mit einbezogen. Staatli-
che Institutionen wie das Norwegian Petroleum Directorate (NPD) decken bezogen auf die
Spezifika der eigenen Lander das gesamte Spektrum der Reserven und Ressourcen ab. Als
einzige weltweite Standards mit allgemeiner Anwendbarkeit sind als dritte Kategorie die
United Nation Framework Classification (UNFC) und die Klassifikation der SPE/WPC/AAPG/
SEEC anzusehen.

Fir die Intention der BGR einer weltweiten Erfassung der Vorratszahlen ist die dritte Kate-
gorie von besonderer Bedeutung. Die SPE/WPC/AAPG/SEEC-Klassifikation entwickelte sich
historisch aus unterschiedlichen Klassifikationen, die unter anderem vom WPC (World Pet-
roleum Congress) und parallel dazu von der SPE (Society of Petroleum Engineers) erarbeitet
wurden und seit 1990 schrittweise zu einer gemeinsamen Klassifikation, dem Petroleum
Resource Management System (PRMS), verknipft wurden. Dieses System wurde 2007 in
seiner neuesten Version von beiden Organisationen zusammen mit der AAPG (American
Association of Petroleum Geologists) und der SEEC (Society of Petroleum Evaluation En-
gineers) als gemeinsames Klassifikationsschema veroéffentlicht (SPE, 2007). Das PRMS ist
heute das in der Erddlindustrie gebrauchlichste System. Es umfasst das gesamte Spekt-
rum von Reserven bis zu den Ressourcen. Wesentliche Parameter flr die Untergliederung
der Reserven und Ressourcen sind die Wirtschaftlichkeit der Lagerstatten und der Grad
der Unsicherheit der Vorratserfassung (Abb. 2.6). In der neusten Version werden bereits
aktuelle Trends wie die zunehmende Nutzung von nicht-konventionellen Energierohstof-
fen berlcksichtigt. Die Reserven werden entsprechend der Sicherheit ihres Nachweises in
sichere (proved - P1), wahrscheinliche (probable — P2) und mdgliche Reserven (possible
- P3) untergliedert (Abb. 2.6). Gebrauchlich sind auch die Bezeichnungen 1P flr sichere,
2P flir die Summe aus sicheren und wahrscheinlichen und 3P flir die Summe aus sicheren,
wahrscheinlichen und madglichen Reserven (Abb. 2.6). Bei den Ressourcen unterscheidet
das PRMS bekannte, bedingt wirtschaftliche, mdgliche Ressourcen von den unentdeckten,
potenziellen Ressourcen.

Die Rahmenklassifikation UNFC wurde im Auftrag der UN-ECE unter maBgeblicher Mitarbeit
der BGR entwickelt. Urspriinglich fiir Kohle und andere mineralische Rohstoffe erarbeitet,
wurde 2003 auch eine Erweiterung fir Erddl und Erdgas vorgeschlagen (UN, 2003). Ziel
dieser Klassifikation ist es, Reserven und Ressourcen, die nach unterschiedlichen nationalen
Klassifikationen und Vorschriften berechnet wurden, miteinander vergleichbar zu machen.
Das System basiert auf einer dreidimensionalen Gliederung der Lagerstatten nach den
EinflussgréBen geologischer Untersuchungsgrad G, Machbarkeit/Projektstatus (Feasibility)
F und Wirtschaftlichkeit (Economy) E (Tab. 2.1). Jeder betrachteten Lagerstatte kann so
eine Kombination von drei Schlisselzahlen zugewiesen werden, aus der sich der Status der
Vorrate ergibt.
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Abbildung 2.6: Petroleum Resource Management System SPE/WPC/AAPG/SPEE (SPE, 2007).
Trotz einheitlicher Klassifikation sind die Reservenzahlen wenig transparent. Deshalb mahnt
in letzter Zeit auch die IEA eine groBere Transparenz bei der Bewertung von Reserven und
die Offenlegung der erforderlichen Daten an. In diesem Licht erscheinen auch die laufenden
Aktivitaten zur Harmonisierung dieser beiden Klassifikationen als vielversprechend. Fur
die Belange der BGR erweisen sich jedoch beide Klassifikationen, PRMS und UNFC, als zu
detailliert. Aufgrund der sehr unterschiedlichen Datenquellen und Datenqualitdten kénnen
die weltweit recherchierten Vorratszahlen der BGR in den meisten Fallen nicht mit ausrei-
chender Verlasslichkeit in die komplexen Schemata der UNFC und des PRMS eingepasst
werden. Daher wurde das oben genannte einfachere Schema gewahlt.

Tabelle 2.1: Klassifikation der Vorrdte von Erddél- und Erdgaslagerstatten nach UNFC

(UN, 2003).

10 wirtschaftlich bestatigt nachgewiesen
(commercial) (committed) (proved)

20 bedingt wirtschaftlich maoglich erkundet und beschrieben
(contingent commercial) (contingent project) (explored and deliniated)

30 nicht wirtschaftlich Exploration entdeckt
(not commercial) P (discovered)

40 erwartet

(prospective)

Kohle

Der WEC flhrt wie die BGR eine Statistik der weltweiten Vorrate an Kohle, die aufgrund der
Datenlage ebenfalls auf einem recht groben Klassifikationsschema beruht. Beide Systeme
sind ahnlich, unterscheiden sich jedoch im Detail. So untergliedert der WEC (2004) die Vor-
rate nicht in Reserven und Ressourcen, sondern in nachgewiesene Mengen (Proved Amount
in Place) und geschatzte zusatzliche Mengen (Estimated Additional Amount in Place).
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Die nachgewiesenen Mengen umfassen die verbliebenen Gesamtmengen in bekannten
Lagerstatten, die sorgfaltig untersucht und als unter derzeitigen sowie erwarteten wirt-
schaftlichen Bedingungen mit existierender und verfligbarer Technologie gewinnbar sind.
Zu diesen Mengen werden, sofern verfligbar, Angaben zur minimalen FI6zmachtigkeit sowie
zur maximalen Tiefe der erfassten Vorrate in den Lagerstatten angegeben. Als Teilmenge
der nachgewiesenen Mengen werden die nachgewiesenen gewinnbaren Reserven (Proved
Recoverable Reserves) bezeichnet, die kinftig unter derzeitigen sowie erwarteten lokalen
wirtschaftlichen Bedingungen mit existierender und verfiigbarer Technologie gewonnen
werden kénnen.

Als geschatzte zusatzliche Mengen fluhrt der WEC die angedeuteten (indicated) und vermu-
teten (inferred) Mengen, die zusatzlich zu den nachgewiesenen Mengen in absehbarer Zeit
von wirtschaftlichem Interesse sind. Dazu gehéren Vorrate, die sowohl in unexplorierten
Lagerstattenteilen oder in unentdeckten Lagerstatten in bekannten kohlefiihrenden Gebieten
lagern als auch vermutete Mengen in Gebieten mit glinstigen geologischen Voraussetzun-
gen. Spekulative Mengen gehdren nicht dazu. Als Teilmenge der geschatzten zusatzlichen
Mengen werden die geschatzten zusatzlich gewinnbaren Reserven (Estimated Additional
Reserves Recoverable) angegeben, flr die die geologischen und ingenieurtechnischen In-
formationen andeuten, dass diese mit einer begrindeten Sicherheit zukiinftig gewonnen
werden kénnten.

Eine direkte Vergleichbarkeit der Angaben von WEC und BGR ist nicht mdglich, da neben
der abweichenden Unterteilung der Vorrate beide Institutionen eigene Klassifikationen der
Kohle verwenden.

Uran

In den Uran-Forderlandern hat sich eine Vielzahl eigener Klassifikationen flir Vorrate von
konventionellem Uran herausgebildet (Abb. 2.7). Grundlage dieser Untergliederungen ist in
der Regel der Grad der Kenntnis Uber die Gewinnbarkeit von Uranmengen in Lagerstatten.
Im zweijahrigen Turnus berichtet die OECD Nuclear Energy Agency (NEA) zusammen mit
der International Atomic Energy Agency (IAEA) in ihrem Red Book Uber die Uranvorrate
der Welt. Diese Statistik gilt als Standardwerk der Vorratserhebung von Uran und ist daher
auch Grundlage dieser BGR-Studie. Dabei haben NEA und IAEA eine Klassifikation einge-
fuhrt, die zusatzlich zu den Ublichen Parametern die zu erwartenden Gewinnungskosten in
vier Klassen mit USD/kg Uran angibt (<USD 40/kg, <USD 80/kg, <USD 130/kg und Kosten
nicht bekannt).

Nach NEA und IAEA werden grundsatzlich Identifizierte Vorrate (Identified Resources) von
Unentdeckten Vorraten (Undiscovered Resources) unterschieden (Abb. 2.7). Zu den Identi-
fizierten Vorraten gehdren die Gesicherten Reserven (Reasonably Assured Resources, RAR)
und die Vermuteten Reserven (Inferred Resources, IR), die mit Kosten kleiner USD 130/
kg gewonnen werden kdnnen. Die Gesicherten Reserven beziehen sich auf Uran in erkun-
deten Lagerstdtten mit bekannter Tonnage, Gehalten und Konfiguration. Diese RAR haben
eine hohe Existenzsicherheit und gelten als Gesicherte Reserven. Die Vermuteten Reserven
umfassen Uranvorkommen, die aus direkter geologischer Kenntnis abgeleitet werden, zu
denen aber keine spezifischen Daten zur Vorratssituation und zu Gehalten sowie Kenntnisse
der Lagerstattencharakteristik vorliegen.

Energierohstoffe 2009



Zu den Unentdeckten Vorraten zahlen die Prognostizierten Ressourcen (Prognosticated
Resources) und die Spekulative Ressourcen (Speculative Resources, SR). Die Existenz Pro-
gnostizierter Ressourcen wird indirekt aus Kenntnis geologischer Prospektivitat in gut de-
finierten geologischen Formationen und Gebieten mit bekannten Lagerstatten hergeleitet.
Abschatzungen der Tonnage, der Gehalte und der Explorations- und Gestehungskosten be-
ruhen auf dem Vergleich mit bekannten Lagerstatten in demselben oder auch vergleichbaren

MNEA/IAEA gesichert vermutet prognostiziert spekulativ
o
Australien b vermutet unentdeckt
bestimmt ausgehalten
Kanada (NRCan) bestimmt ausgehalten | vermutet prognostiziert spekulativ
USA (DOE) gesichert vermutet spekulativ
Russland, Kasachstan
Ukrainé, Usbekistar; Bt = g b = FE
UNFC G1 G1+G2 G3 G4

Abbildung 2.7: Vergleich gebrauchlicher Vorratsklassifikationen fir Uranvorkommen
(NEA, 2005).

geologischen Gebieten. Spekulative Ressourcen beziehen sich auf Uranvorkommen, deren
Existenz aufgrund geologischer Gegebenheiten und Extrapolation vermutet werden kann.

Fir die BGR-Vorratsklassifikation (Abschnitt 2.4.2) werden die Gesicherten Reserven der
NEA und IAEA mit Gewinnungskosten kleiner USD 40/kg als Reserven bezeichnet. Gesicherte
Reserven mit héheren Gewinnungskosten, Vermutete Reserven und Unentdeckte Vorrate
nach NEA und IAEA werden damit als BGR-Ressourcen gefiihrt. Damit wird dem Aspekt der
BGR-Reservendefinition der wirtschaftlichen Gewinnbarkeit Rechnung getragen. Eine An-
passung der BGR-Reservendefinition an eine hohere Kostenkategorie von NEA und IAEA in
der zurickliegenden Hochpreisphase wurde insbesondere aus Griinden der Vergleichbarkeit
mit friheren Studien nicht vorgenommen.

2.5 Vorratsklassifikation Geothermie

Als geothermische Reserven werden diejenigen geothermischen Warmemengen bezeich-
net, die quantitativ erfasst und unter den derzeitigen 6konomischen Bedingungen sowie mit
den derzeitigen technischen Méglichkeiten wirtschaftlich gewinnbar sind (Haenel & Staroste,
1988; Kaltschmidt & Wiese, 1997).

Geothermische Ressourcen umfassen die geothermischen Reserven und zusatzlich dieje-
nigen thermischen Energiemengen, die nachgewiesen, jedoch unter den derzeitigen dkono-
mischen Bedingungen und mit den derzeitigen technischen Mdglichkeiten nicht wirtschaftlich
gewinnbar sind.

Energierohstoffe 2009



Dieser in der Geothermie Ubliche Ressourcenbegriff unterscheidet sich von der Ressour-
cendefinition fur die nicht-erneuerbaren Energierohstoffe (Abschnitt 2.4.2). In Angaben zu
den geothermischen Ressourcen sind die Reserven mit enthalten und entsprechen damit im
Wesentlichen dem verbleibenden Potenzial bei Erdél und Erdgas und den Gesamtressourcen
bei Kohle und Uran. Der Begriff Lagerstatte kann sich bei geothermischer Energie sowohl
auf Vorkommen mit Ressourcen als auch auf Vorkommen mit Reserven beziehen.

Fur die Geothermie werden neben dem Begriff Ressourcen verschiedene andere Begriffe,
wie theoretisches Potenzial, Erzeugungspotenzial, gewinnbare Warmemenge, maximal ge-
winnbare Energiemenge verwendet, die auf unterschiedliche Definitionen zuriickgehen und
fur dasselbe Gebiet zu sehr unterschiedlichen Zahlen fihren. Beim Vergleich quantitativer
Angaben zu Ressourcen ist deshalb auf die jeweilige Begriffsdefinition und auf die zugrunde
gelegten Parameter zu achten (Abschnitt 7.3).

2.6 Datenquellen der BGR-Statistik

Die BGR erhebt keine eigenen Reservendaten von Energierohstoffen. Vielmehr liegt der
BGR-Vorratsstatistik eine breite Erfassung der zuganglichen Daten zu Reserven, Ressourcen,
Férderung sowie wirtschaftlichen und technischen Trends zu Grunde. Genutzte Datenquellen
reichen von Uberstaatlichen Stellen wie der IEA oder der IAEA, Uber publizierte Statistiken
einzelner Firmen, Berichte staatlicher geologischer Dienste oder Rohstoffbehdrden, nicht-
offentliche politische Papiere, Meldungen in der Tagespresse bis hin zu Publikationen in
internationalen Rohstoffjournalen oder der wissenschaftlichen Fachpresse. Eine detaillierte
Liste der genutzten, zitierbaren Quellen findet sich im Quellenverzeichnis der Daten im
Tabellenanhang.

Nach Erfassung werden die Daten mit Blick auf Plausibilitét bewertet und bei Bedarf an die
Vorratsdefinition (Abschnitt 2.4.2) angepasst. Danach erfolgt eine Zusammenfihrung in
der Vorratsdatenbank der Energierohstoffe. Hier stehen die Informationen fiir die weitere
Auswertung zur Verfigung.

2.7 Literatur zu Energierohstoffe — Definitionen und
Klassifikationen

BGR (Bundesanstalt fir Geowissenschaften und Rohstoffe) (2003): Reserven, Ressourcen
und Verfligbarkeit von Energierohstoffen 2002, Rohstoffwirtschaftliche Landerstudien,
Band XXVIII: 426 S.; Hannover.

Campbell, C. (1997): Depletion patterns show change due for production of conventional
oil. - OGJ 95, no. 53: 33-37.

— (2002): Conventional Oil Endowment. ASPO Newsletter No. 13: 8.

— (2006): Regular conventional oil production. In: ASPO Newsletter No. 64 -April 2006:
11. (www.peakoil.ie)

Energierohstoffe 2009



Haenel, R. & Staroste, E. (Hrsg.) (1988): Atlas of Geothermal Ressources in the European
Community, Austria and Switzerland, Hannover (Th. Schafer).

IEA (International Energy Agency) (2008): World Energy Outlook 2008. 570 S. - Interna-
tional Energy Agency, Paris.

Kaltschmitt, M. & Wiese, A. (Hrsg.) (1997): Erneuerbare Energien — Systemtechnik, Wirt-
schaftlichkeit, Umweltaspekte, 2. Aufl., Berlin usw. (Springer).

NEA (Nuclear Energy Agency) (2005): URANIUM 2005: Resources, Production and Demand,
OECD 2005.

Pohl, W. (1992): W. & W. E. Petrascheck s Lagerstéattenlehre. Eine Einfihrung in die Wissen-
schaft von den mineralischen Bodenschéatzen. - 504 S.; Stuttgart (E. Schweitzerbart “sche
Verlagsbuchhandlung).

Schollnberger, W. E. (1998): Gedanken Uber die Kohlenwasserstoffreserven der Erde - Wie
lange kdnnen sie vorhalten? - In: Zemann, J. (Hrsg.): Energievorrate und mineralische
Rohstoffe: Wie lange noch. - Osterreichische Akademie der Wissenschaften, Schrif-
tenreihe der Erdwissenschaftlichen Kommissionen, 12: 75-126.

SPE (Society of Petroleum Engineers) (2005): SPE Oil and Gas Reserves Committee Map-
ping Subcommittee Final Report — December 2005 APPENDIX A Detailed Description
of Agencies’ Classification/Definitions , 87 S.

— (2007): Petroleum resource management.-http://www.spe.org/spesite/spe/spe/in-
dustry/reserves/Petroleum_Resources_Management_System_2007.pdf, 49 S.

UN (2003):United Nations Framework Classification (UNFC) applied to Petroleum Resour-
ces.- Distr. General: ENERGY/GE.3/2003/1, 17 March 2003, 25 S.

UN-ECE (United Nations Economic Commission for Europe) (2004): United Nations Frame-
work Classification for Energy and Mineral Resources. - (http://www.unece.org/ie/
se/reserves.html)

WEC (World Energy Council) (2004): 2004 Survey of Energy Resources. Elsevier Ltd. (CD-
ROM)

Energierohstoffe 2009



ERDOL

3 Erdol

3.1 Vom Erdolvorkommen bis zur Verwendung

Erdol ist ein Sammelbegriff fur ein flissiges, natirlich vorkommendes Gemisch aus Koh-
lenwasserstoffen, das in seiner chemischen Zusammensetzung und den physikalischen
Eigenschaften stark variieren kann. Frisch geférdertes Rohdl ist diinn- bis zahfllssig, stroh-
farbig bis schwarzbraun und hat meist eine Dichte zwischen 0,78 und 1,0 g/cm3 (Abb. 2.3).
Wichtige physikalische Eigenschaften zur Charakterisierung des Erddls sind neben der Dichte
die Viskositat und der Stockpunkt.

Erddl ist je nach Herkunft geochemisch unterschiedlich zusammengesetzt. Es enthalt flls-
sige, aber auch geldste gasférmige und feste Kohlenwasserstoffe, darunter Alkane, Zyklo-
alkane und Aromate, aber kaum Alkene. Darlber hinaus enthalt Erdol 0,1 bis 7 % Schwefel
gebunden an Moleklltypen wie Thiole, Thiophene und heterozyklische Verbindungen, ferner
Stickstoffverbindungen, Naphthensauren sowie hochmolekulare kolloidale Stoffe, in denen
auch Spuren von Metallen wie Nickel und Vanadium gebunden sein kénnen. Je nachdem, ob
das Erddl Gberwiegend aus Alkanen (Paraffinen) oder Zykloalkanen (Naphthenen) aufgebaut
ist, unterscheidet man paraffinbasisches und naphthenbasisches Erddl. Asphaltenisches
Erddl enthalt Gber 60 % Asphaltene. Paraffinbasische Erddle haben meist einen niedrigeren
Schwefelgehalt und liefern Dieselkraftstoffe mit besserer Ziindwilligkeit und Schmierdle mit
héherem Viskositatsindex. Naphthenbasische Erdéle haben ein besseres Kalteverhalten und
liefern Ottokraftstoffe mit hoherer Klopffestigkeit.

Erdol lagert im Untergrund in unterschiedlichen Tiefen von wenigen Metern bis zu 4000 m,
mancherorts auch tiefer. Wirtschaftliche Vorkommen, sogenannte Erdélfelder, befinden sich
in pordsen oder kliftig-kaverndsen Speichergesteinen, die nach oben durch undurchlassige
Schichten abgeschlossen sind und eine Fallenposition aufweisen. Als Speichergesteine kdn-
nen Sandsteine und Karbonate fungieren. Lagerstatten bestehen entweder aus einer oder
aus mehreren erdolfihrenden Schichten. Beim Aufschluss befindet sich das Erdél normaler-
weise unter erhdhtem Druck, so dass es quasi eruptiv von alleine gen Erdoberflache flie3t.
Im Verlaufe der Férderung nimmt der Druck in der Lagerstatte ab und es wird erforderlich,
Tiefpumpen oder Tauchkreiselpumpen zur Olférderung einzusetzen. Neben diesen Férder-
methoden kommen Verfahren zur Steigerung der Entélung von Lagerstatten, so genannte
Enhanced Oil Recovery (EOR) zur Anwendung (Infobox 2).

Erddél aus natlrlichen Austritten ist bereits seit der Antike bekannt und wurde anfangs zu
medizinischen Zwecken, im Bauwesen, aber auch fur kriegerische Zwecke genutzt. Spater
kam die Nutzung als Leuchtmittel hinzu. Seit fast 150 Jahren wird Erddl industriell gewon-
nen. Die wirtschaftliche Gewinnung von Erddl setzte in der Mitte des 19. Jahrhunderts fast
gleichzeitig in Aserbaidschan, Polen, Rumanien, den USA, aber auch in Deutschland ein. In
Deutschland ist die Wiege des Erdéls in Wietze angesiedelt (Abschnitt 8.1.1). Mit der Erfin-
dung des Verbrennungsmotors Ende des 19. Jahrhunderts begann der Siegeszug des Erdoéls
als wichtigster Energielieferant der aufstrebenden Wirtschaft. Erddl ist heute von groBer
Bedeutung flr das Transportwesen, die Warmeerzeugung und die Chemische Industrie. In
der zweiten Halfte des 20. Jahrhunderts war Erddl der wichtigste Energietrager und sicherte
Wachstum und Wohlstand. Der Zugang zu Erddlvorkommen war aber auch Ausléser von
Konflikten und Kriegen.
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Bei Erddl wird zwischen konventionellem und nicht-konventionellem Erddl unterschieden, ab-
hangig davon, ob die Gewinnung mit den klassischen Férdertechniken wirtschaftlich méglich
ist, oder ob daflir neue Technologien entwickelt und angewandt werden mussen (Abschnitt
2.3.1). Da weltweit Fordertechnologien und Energiepreisniveaus einem standigen Wandel
unterliegen, ist die Abgrenzung der nicht-konventionellen von den konventionellen Kohlen-
wasserstoffen nach technischen Gesichtspunkten und Marktfahigkeit flieBend. Sie wird auch
nicht einheitlich gehandhabt, so dass nicht-konventionelles Erddl bei manchen Léndern in
den Reservenzahlen, bei fast allen Landern jedoch in den Férderdaten mit enthalten ist.

Erdol ist wie auch Erdgas ein endlicher Rohstoff. Der Verbrauch dieser Rohstoffe hat heute
ein betrachtliches AusmaB erreicht. Jahrlich wird in etwa die Menge an Erdél und Erdgas
verbraucht, die in der Natur in etwa einer Million Jahren gebildet wurde. Mit einem Anteil
von knapp 36 % am Primarenergieverbrauch (ohne Biomasse) ist Erddl weltweit wichtigs-
ter Energietrager (BP, 2008) und zugleich Rohstoff der Petrochemie. Annahernd 10 % der
Welterddlproduktion werden in der Petrochemie eingesetzt. Der Erddlanteil am Primarener-
gieverbrauch stieg von ungefédhr 30 % im Jahr 1950 auf fast 50 % in 1973 an. Im Zuge
der ersten Erdélpreiskrise erfolgte ein leichter Rickgang auf rund 48 %. Nach der zweiten
Erddlpreiskrise 1980 sank der Anteil bis 1985 auf rund 40 % ab. Dieses Niveau ist seitdem
annahernd konstant mit leicht abnehmender Tendenz. Prognosen der IEA (IEA, 2008a)
gehen davon aus, dass auch bis 2030 keine gravierenden Anderungen in der Relevanz von
Erdol als Energietrager eintreten werden.

3.2 Konventionelles Erdol
3.2.1 Gesamtpotenzial und regionale Verteilung von Erdol

Die nachfolgende Bewertung des Gesamtpotenzials an konventionellem Erddl berlicksichtigt
vorrangig die Ergebnisse des US Geological Surveys (USGS, 2000) und deren Aktualisie-
rungen. Eingang fanden auch die Bewertungen anderer Autoren und Angaben nationaler
Institutionen zu den Ressourcen sowie verdffentlichte Ergebnisse der Erddlexploration der
zurlckliegenden Jahre.

Fir Ende 2007 wird ein Gesamtpotenzial an konventionellem Erdél in H6he von 400 Gt
ausgewiesen. Dabei wurden aktuelle Veranderungen bei den Reserven Venezuelas durch
Eliminierung der Schwerstdlreserven (Abschnitt 3.2.2) wie auch neuere Bewertungen von
Ressourcen (Abschnitt 3.2.3) einbezogen, was auch zu Veranderungen gegenuiber der Kurz-
studie 2007 (BGR, 2008) flihrte. Dieser BGR-Wert flir das Gesamtpotenzial von Erdél liegt
Uber der Einschatzung aus der Energiestudie 2002 (BGR, 2003) mit 359 Gt, jedoch unter
der aktuellen Bewertung des USGS, der einschlieBlich NGL (Abschnitt 2.3.1) und unter Ein-
beziehung eines zu erwartenden Reservenwachstums (,Reserve Growth") 450 Gt annimmt.
Generell liegt die aktuelle Einschatzung der BGR im Trend der Ressourcenabschatzungen der
letzten Jahre (Abb. 3.1, Tab. A 3-1). Seit Ende der 1980er Jahre schwanken die publizierten
Schatzungen fir das Gesamtpotenzial zwischen 300 und 500 Gt mit einem Mittelwert um
400 Gt.

Extreme Abweichungen nach unten weist insbesondere Campbell (2008) mit 255 Gt
(1875 Gb) auf, der die Reserven der OPEC-Lander diskontiert und bei seinen Schatzungen
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den Tiefwasserbereich und die arktischen Regionen sowie NGL ausklammert. Dadurch lasst
sich diese extrem niedrige Bewertung aber nur teilweise erklaren. Seine insgesamt publi-
zierten Werte (Nr. 61, 68, 75, 80 in Abb. 3.1) liegen durchweg innerhalb des Bereiches der
urspriinglichen Reserven, was darauf hinweist, dass seine Bewertungen zu pessimistisch
ausgefallen sind.
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Abbildung 3.1: Entwicklung der Schatzungen zum Gesamtpotenzial (EUR) von konventionellem
Erdol, der kumulierten Forderung und Reserven von 1940 bis 2007 (Daten flr
nummerierte Referenzen siehe Tab. A 3-1)

Auch aus der in den letzten Jahren zu beobachtenden Stabilisierung der Abschatzungen des
Gesamtpotenzials von Erdél in den dargestellten Grenzen zeichnet sich eine obere Grenze
flr das weltweit verfligbare konventionelle Erdél ab. Eine Erh6hung des Potenzials scheint
aus heutiger Sicht durch verbesserte Technologien des Abbaus von Erdélfeldern mdglich,
die zu einem hoheren Ausbeutefaktor und damit zu einer Erhéhung des Anteils am Lager-
statteninhalt fihren, der wirtschaftlich gewonnen werden kann. Theoretisch entsprache
eine Erhéhung des Ausbringungsfaktors um 1 % bezogen auf das weltweite Erddlpotenzial
einer Menge von rund 10 Gt, d.h. in etwa 2,5 Jahresproduktionen von 2007. Allerdings ist
zu beachten, dass dies primar auf neue, bisher nicht entwickelte Felder und nur bedingt auf
im Abbau befindliche Felder zutrifft und sich damit das zu erwartende Potenzial verringert.
Hier spielt auch die weitere Preisentwicklung bei Erddl eine Rolle, denn zeitaufwandige und
kostenintensive Forschungs- und Entwicklungsarbeiten werden nur bei einem angemessenen
Preisniveau durchgeftihrt und umgesetzt.

Das Gesamtpotenzial, unterteilt in kumulierte Férderung, Reserven und Ressourcen, ist
regional sehr ungleichmagig verteilt (Abb. 3.2). Der Nahe Osten verfligt Gber das gréBte
Gesamtpotenzial, gefolgt von der GUS und Nordamerika. Dabei sind in Nordamerika fast
zwei Drittel des erwarteten Gesamtpotenzials bereits gefordert, wahrend in der GUS dieser
Anteil nur bei gut einem Drittel und im Nahen Osten nur bei einem knappen Viertel liegt.
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Bezogen auf die wirtschaftspolitischen Gruppierungen entfallt auf die OPEC mit etwa 210 Gt
Uber 52 % des Gesamtpotenzials, wobei hier erst gut ein Viertel des Erddls geférdert ist. Die
deutliche Erhéhung gegentber friiheren Statistiken ist durch die neuen Mitglieder Angola
und Ecuador bedingt. Die OECD-Staaten erreichen nur 79 Gt, von denen bereits fast 63 %
geférdert sind. Gegenlber der BGR-Energiestudie von 2003 ergeben sich hohe Zuwachse
fir den Nahen Osten mit zusatzlich 12,2 Gt, die GUS mit plus 8,0 Gt, Afrika plus 6,9 Gt,
Lateinamerika plus 5,2 Gt und Nordamerika plus 5,0 Gt sowie in geringerem Umfang flr
Austral-Asien und Europa mit zusatzlich 1,9 beziehungsweise 1,2 Gt.

Forderung: 3,9

Abbildung 3.2: Regionale Verteilung des Gesamtpotenzials von konventionellem Erdél 2007 (ins-
gesamt 400 Gt) nach Regionen.

Aus einem Uberblick tiber das Gesamtpotenzial der wichtigsten Lander, aufgeschliisselt in
kumulierte Férderung, Reserven, Ressourcen, ergibt sich eine Konzentration auf zehn Lander,
auf die gut 70 % des Gesamtpotenzials und rund 73 % des noch verbleibenden Potenzials
entfallen (Abb. 3.3). Diese hohe Konzentration in wenigen Landern hat Konsequenzen flir
die kunftige Exploration und Férderung. Hier dominieren die in blauer Schrift gehaltenen
OPEC-Lander. Die USA nehmen trotz des drittgroBten Gesamtpotenzials beim verbleiben-
den Potenzial nur noch den siebten Rang ein, da die sehr lange Fordergeschichte mit der
weltweit hochsten kumulierten Férderung wenig nutzbares Potenzial Iasst.

Fir die OPEC-Lander des Persischen Golfs ist das Verhaltnis der Ressourcen zu den Reser-
ven im Vergleich zu den anderen Landern sehr gering. Deshalb kann davon ausgegangen
werden, dass selbst bei einer politisch bedingten Uberhéhung der Reserven fiir diese Lander
das Gesamtpotenzial oder das verbleibende Potenzial recht realistisch wiedergegeben wird.
Eine Ubersicht zum Gesamtpotenzial und verbleibenden Potenzial der einzelnen Linder,
Regionen und wirtschaftspolitischen Gruppen enthalten die Tabellen A 3-2 bis A 3-4.
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Abbildung 3.3: Gesamtpotenzial konventionelles Erdél 2007 fiir die 20 wichtigsten Lander, geordnet
nach verbleibendem Potenzial; OPEC-Lander in blauer Schrift (Daten aus Tabellen
A 3-2 bis A 3-4).

3.2.2 Erdolreserven

Grundlage fir die Bewertung der Erddlreserven ist das von SPE/WPC/AAPG/SPEE gemein-
sam erarbeitete Petroleum Resource Management System (Abschnitt 2.4.3). Dies schlieB3t
jedoch gelegentliche erhebliche Abweichungen bei den Reservenangaben desselben Landes
in verschiedenen Quellen nicht aus. Entsprechende Tendenzen zur Herabsetzung oder zur
Uberhdhung der tatséchlichen Reservenzahlen wurden in der Energiestudie 2002 (BGR,
2003) ausfuhrlich beleuchtet. Daneben spielen unterschiedliche Herangehensweisen von
Unternehmen und Regierungen eine Rolle, so dass es nicht moglich erscheint, eine absolut
gesicherte Vergleichbarkeit der Reserven weltweit zu erreichen. Alle Reservenangaben sind
daher entsprechend mit Vorsicht und unter Vorbehalt zu betrachten. Ziel der globalen Re-
servenabschatzung kann nicht eine exakte Zahl, sondern eine der Realitdt nahekommende
GroBenordnung sein.

In die vorliegende Bewertung wurden die Reserven an konventionellem Erdél, Kondensat
und anderen flissigen Komponenten aus der Erdgasférderung einbezogen. Sie stiitzt sich
auf verschiedene verdffentlichte Quellen (siehe Quellenverzeichnis der Daten im Tabellen-
anhang), zusatzlich wurden Angaben nationaler Behérden berlicksichtigt und eigene Bewer-
tungen durchgefihrt. Dadurch ergeben sich zum Teil Abweichungen zu anderen Quellen,
wie aus einer Gegenuberstellung der Werte zu den einzelnen Regionen in Tabelle 3.1 zu
ersehen ist. In den genannten Statistiken werden in der Regel nur die sicheren Reserven
berichtet. Wahrscheinliche und mégliche Reserven finden nur selten Berlicksichtigung, so
dass insgesamt eine Unterbewertung der Reserven nicht auszuschlieBen ist.

Wie aus der Gegenuberstellung der Bewertungen der Erdélreserven durch unterschiedliche

Publikationen ersichtlich ist (Tab. 3.1), weisen die Energy Watch Group (EWG, 2008) mit
116,3 Gt den niedrigsten und OGJ (2007) unter Einbeziehung der Olsande Kanadas mit
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181,2 Gt den héchsten Wert auf. Rechnet man die kanadischen Olsande aus den Reserven
heraus, ergibt sich bis auf die Bewertung der EWG eine recht gute Ubereinstimmung der
dargestellten Abschatzungen. Die deutlich geringeren Werte der EWG resultieren haupt-
sachlich aus geringeren Reservenbewertungen fliir den Nahen Osten von nur etwa der Halfte
der von anderen Quellen ausgewiesenen Werte. Diese Abweichung wird damit begrtindet,
dass die sonst gemeldeten Reserven politisch motiviert Gberhéht wurden. Damit steht die
EWG im Widerspruch zu allen anderen Quellen, einschlieBlich der von ihr zitierten Quelle
IHS Energy, die fir diese Region einen Wert von 92,3 Gt flir das Jahr 2005 ausweist.

Tabelle 3.1: Vergleich unterschiedlicher Bewertungen der Reserven an konventionellem Erdél
2007 in Mt.

Region 0GJ ewe World  Esso BP BGR OPEC
Europa 1942 3469 1977 1913 2218 2392 2 164
GUS 13452 20952 16784 13453 17333 16969 17 450
Afrika 15622 17007 15192 15366 15986 16 068 16 268
Naher Osten 101808 49252 98301 101610 89456 101103 100 893
Austral-Asien 4673 7007 4893 4628 9 429 5544 5208
Nordamerika 28737 11429 7921 28442 14952 6 367 5111
Lateinamerika 14 946 7 143 9 600 15 225 13 306 8 870 16 369
WELT 181 180 116259 154668 180637 162680 157312 163464
Olsande 23 665 23 665 2 857

Jelt ohne 157515 116259 154668 156972 159823 157312 163 464

Quellen: 0GJ (2007), EWG (2008), EIA (2008a) fiir World Oil, Esso (2008), BP (2008),
OPEC (2008).

Gegenlber der vorhergehenden Studie (BGR, 2003) und auch der letzten Kurzstudie (BGR,
2008) wurden die Reserven Venezuelas neu bewertet. Auf Grundlage neuerer Publikationen
(Gonzalez Cruz, 2007; Radler, 2008) wurden die Schwerstdle aus den Reserven Venezuelas
herausgerechnet, so dass in den jetzigen Reserven nur noch die konventionellen Ole ein-
schlieBlich der Schweréle enthalten sind.

Seit der letzten Energiestudie (BGR, 2003) mit Datenstand Ende 2001 traten regional
deutliche Erh6hungen beim Nahen Osten und Afrika sowie in etwas geringerem Umfang in
der GUS und Lateinamerika auf, wahrend in Nordamerika, Europa und Austral-Asien ein
Rickgang zu verzeichnen war. Bezogen auf einzelne Lander ragen bei den Steigerungen der
Iran, Libyen, Nigeria, Kasachstan, Venezuela, Sudan und Kuwait mit Reservenerhéhungen
von Uber 500 Mt heraus (Tab. A 3-5). Die Weltreserven an konventionellem Erdél erhéhten
sich damit deutlich um rund 10,5 Gt von 146,8 Gt im Jahr 2001 auf 157,3 Gt im Jahr 2007
bei einer Erdolférderung von insgesamt 22,6 Gt im gleichen Zeitraum.

Der Uberblick tber die Entwicklung der Erdélreserven und der Erdélférderung (Abb. 3.4)
weist bei den Reserven eine stetige Zunahme mit einem deutlichen Sprung Ende der
1980er Jahre aus. Dieser Reservensprung beruhte auf der Erhéhung der OPEC-Reserven.
Mit 157,3 Gt lagen die Welt-Erdélreserven Ende 2007 geringfligig unter dem Vorjahreswert
von 157,5 Gt. Damit kam es erstmals seit Jahren zu keinem deutlichen Zuwachs bei den
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Reserven. Bei den Reservenrickgangen fallt Mexiko mit einer Reduzierung um 2 Gt auf,
die auf eine Neubewertung der Reserven unter strengeren MaBstdaben beruht und madgli-
cherweise im Zusammenhang mit einer Privatisierung der staatlichen Olgesellschaft Pemex
stehen kdnnte. Geringere, groéBtenteils forderbedingte Reduzierungen in der GréBenordnung
von 100 bis 1000 Mt verzeichneten die VR China, Norwegen, GroBbritannien, Indonesien,
Kolumbien und die USA.
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Abbildung 3.4: Entwicklung der Reserven und Férderung von konventionellem Erdél von 1900 bis
2007.

Beim Vergleich der Reserven nach Landern (Tab. A 3-6, Abb. 3.5) fallt auf, dass Saudi-
Arabien eine Sonderstellung einnimmt. Es verfligt allein Uber 22 % der Welterddlreserven.
Die sechs Lander mit Reserven Uber 10 Gt sind bis auf Russland alle Mitglieder der OPEC
und verfiugen Uber zwei Drittel der Welterdélreserven.

Regional entfallen auf die Lander des Nahen Ostens gut 64 % der Weltreserven, knapp
11 % auf die GUS und gut 10 % auf Afrika. Europa verfligt trotz der reichen Vorkommen in
der Nordsee nur Uber gut 2 % der Weltreserven (Abb. 3.5). Bei den wirtschaftspolitischen
Gruppen ist die Verteilung der Erddlreserven noch ungleichmaBiger. Die OPEC verfligt tiber
gut 76 % der Reserven, davon allein 63 % in der Golf-Region, die OECD nur Uber 6 %. (Abb.
3.6, Tab. A 3-6). Diese Zahlen unterstreichen die Sonderstellung der OPEC flr die kinfti-
ge Versorgung mit Erddl. Zum Vergleich wurde in die Darstellung auch die Verteilung der
Erdgasreserven aufgenommen, bei denen die Konzentration auf OPEC nicht so ausgepragt
ist wie beim Erdol.

Von den Erddlreserven entfallen etwa 41 Gt (26 %) auf offshore-Gebiete (Abb. 3.7). Von die-
sen offshore-Reserven lagern 11 Gt in Tiefwasserbereichen mit Wassertiefen gréBer 500 m.
Die offshore-Reserven Uberwiegen in Europa und Austral-Asien. Die hdochsten offshore-
Reserven besitzt der Nahe Osten. Infolge zunehmender Exploration im offshore-Bereich
insbesondere im Golf von Mexiko, im Atlantik vor Brasilien und an der WestkUlste Afrikas
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sowie im Kaspischen Meer ist in Zukunft mit einer weiteren Erhéhung der offshore-Reserven
und ihres Anteils an den Gesamtreserven zu rechnen.

Lateinamerika g, ropa
Nordamerika

Austral-Asien

Naher Osten

Y N Y 3 >
A Y R S N &
& ¢ © « A
o & & ¥
« &
q\&
&
<

Abbildung 3.5: Reserven an konventionellem Erddl (insgesamt 157,3 Gt) 2007 der zehn wichtigsten
Lander und Deutschlands sowie Verteilung nach Regionen.
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Abbildung 3.6: Verteilung der Reserven von konventionellem Erdol und Erdgas 2007 nach wirt-
schaftspolitischen Gruppierungen.

Die Reserven an Erdél sind sehr unterschiedlich zwischen privaten (I0C) und staatlichen Erd-
élfirmen (NOC) aufgeteilt (Infobox 1). Bezogen auf die einzelnen Olgesellschaften ergibt sich
bei den Erddlreserven eine deutliche Dominanz der staatlichen Unternehmen (Tab. A 3-7).
Als einzige private Olgesellschaft erscheint die russische Lukoil unter den zehn wichtigsten
Reservenhaltern. Die ersten acht Platze werden von nationalen Olgesellschaften (NOC) aus
OPEC-Landern belegt, darunter finf aus dem Nahen Osten. Die sechs groBten Gesellschaften
mit Reserven >10 Gt verfigen mit rund 100 Gt Gber 67 % der Welterddlreserven. Unter den
20 groBten Gesellschaften befinden sich nur flnf private Unternehmen.
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Zwei Tendenzen lassen eine klinftige Erweiterung der Reservenbasis von Erd6él méglich er-
scheinen. So kann zum einen die derzeit laufende Exploration in Frontiergebieten wie dem
Kaspischen Meer, in Tiefwasserbereichen im Golf von Mexiko, vor Brasilien, vor der Westk(iste
Afrikas, in Stdostasien sowie in arktischen Regionen Russlands und Nordamerikas weitere
Reserven erschlieBen. Darlber hinaus kann in bekannten Feldern durch verbesserte For-
dertechniken und damit héheres Ausbringen des vorhandenen Erddls sowie durch bessere
Kenntnisse des geologischen Aufbaus und des Verhaltens der Lagerstatten ein Reserven-
zuwachs (Field Growth) erzielt werden. Eine wichtige Rolle spielen dabei technologische
Neuerungen in der Explorations-, Bohr- und Fordertechnik. So tragen 3D- und 4D-Seismik
dazu bei, den strukturellen und internen Bau von Prospekten und Feldern besser vorher-
zusagen und damit das Risiko bei der Exploration und Feldesentwicklung zu mindern. In
der Bohrtechnik wird durch Horizontalbohrungen die Méglichkeit eréffnet, bisher nicht oder
nur schwer zugangliche Prospekte zu erschlieBen und die Zuflussraten zu erhdéhen. In der
Férdertechnik wird durch die Nutzung mobiler Einheiten, sogenannter Produktions-, Lager-
und Verladeschiffe (FPSO), und durch Forderinstallationen am Meeresboden die Nutzung
von offshore-Lagerstatten in immer groBere Wassertiefen verschoben. So liegt heute der
Rekord fir die Produktion im Cheyenne-Gasfeld im Golf von Mexiko in einer Wassertiefe
von 2740 m.
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Abbildung 3.7: \Verteilung der Reserven an konventionellem Erddl 2007 onshore und offshore nach

Regionen.

Durch diese technologischen Neuerungen und weitere Anstrengungen zur Kostensenkung
werden heute Felder wirtschaftlich nutzbar, die vor Jahren noch als marginal oder unwirt-
schaftlich galten. Diese Entwicklungen haben mit dazu beigetragen, dass die Reservenzah-
len in den letzten Jahren trotz steigender Produktion und stagnierendem Gesamtpotenzial
weiter gewachsen sind.

Eine Analyse der Uberfiihrung der vom USGS (2000) ausgewiesenen Ressourcen in Reserven

und des Reservenwachstums nahmen Klett et al. (2005) vor. Danach wurden beim Erddl im
Zeitraum zwischen 1996 und 2003 Reservenzuwdchse von 69 Gb realisiert. Zuwachse aus
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der Neubewertung in Produktion befindlicher Felder addierten sich zu 171 Gb. Damit wurden
in einem Zeitraum, der 27 % des in der Studie von 2000 betrachteten Zeitraums (25 Jahre)
umfasst, 11 % der Ressourcen uberfihrt und 28 % des prognostizierten ,Reserve Growth®
realisiert. Die in diesem Zeitraum gefdrderte Menge an Erddl von 206,7 Gb (28,1 Gt) wurde
zum GroBteil aus der Neubewertung bekannter Felder ersetzt. Stark & Chew (2005) geben
flr den Zeitraum 1995 bis 2003 einen Reservenzuwachs von 603 Gb an, der mit 138 Gb zu
23 % aus Neufunden stammt. In diesen Zahlen dirften aber auch die Zuwachse bei nicht-
konventionellem Erddl enthalten sein.

3.2.3 Erdolressourcen

Angaben zu den Ressourcen an Erddl sind mit gréBeren Unsicherheiten behaftet als Daten
zu den Reserven. Im Vergleich zu den Reserven, die jahrlich berichtet werden, erfolgen
Schatzungen zu Ressourcen unregelmaBig und in gréBeren Abstdnden. Die letzte weltum-
spannende Abschatzung erfolgte durch den USGS im Jahr 2000 (USGS, 2000) bezogen auf
Ende 1995 und mit einer Vorausschau fiir 25 Jahre. Die Mittelwerte fir die weltweiten Res-
sourcen an konventionellem Erddl werden mit 124,4 Gt Erdol und NGL, davon etwa 27 Gt
NGL angegeben. Bei der Ermittlung der Werte fir die vorliegende Studie (Tab. A 3-8) wurden
sowohl die bisherigen Werte der BGR, die neuen Ergebnisse von regionalen USGS-Studien
(USGS, 2006, 2008) als auch neue Ergebnisse aus dem Subsalinar vor Brasilien (Smith,
2008) bericksichtigt. Daraus ergibt sich ein Wert fir die weltweiten Erddlressourcen von
91,5 Gt. Dieser Wert liegt Uber der Abschatzung von 2001 (84,3 Gt). Die héhere Bewertung
ist durch die Einbeziehung bisher nicht berlicksichtigter Becken in der Arktis und einer Héher-
bewertung der Ressourcen Brasiliens begriindet. Die weltweite Ressourcenmenge entspricht
damit gut der Halfte des bislang gefdrderten Erddls und der Reserven. Im Vergleich mit den
anderen Energierohstoffen lasst sich daraus schlieBen, dass die Férderung und damit die
ErschlieBung des Gesamtpotenzials bei Erddl am weitesten vorangeschritten sind.

Auch bei den Ressourcen ist ahnlich wie bei den Reserven eine starke Konzentration fest-
zustellen. Auf die zehn flihrenden Lander entfallen knapp zwei Drittel der Ressourcen (Abb.
3.8, Tab. A 3-9). Uber die gréBten Erdélressourcen verfligen derzeit Russland und die USA
gefolgt von Saudi-Arabien und Kasachstan. Anders als bei den Reserven spiegelt sich die
Dominanz der OPEC-Lander bei den Erddlressourcen nicht wieder. Mit Saudi-Arabien, Iran,
Irak und Venezuela sind nur vier OPEC-Lander unter den zehn wichtigsten Ressourcenlan-
dern (Abb. 3.8). Zusammen verfligen sie Uber rund 22 % der Erddlressourcen.
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Abbildung 3.8: Ressourcen an konventionellem Erdél 2007 (insgesamt 91,1 Gt) der zehn wichtigs-
ten Lander und Deutschlands sowie Verteilung nach Regionen.

3.2.4 Erdolforderung

Die Statistiken zur ErddIférderung umfassen in der Regel konventionelles Erdél einschlieBlich
NGL und in vielen Fallen auch nicht-konventionelles Erddl. Eine klare Trennung ist weltweit
nicht moglich, so dass in der vorliegenden Statistik bei den Forderzahlen das gesamte
Spektrum flussiger Kohlenwasserstoffe enthalten ist. Als Ausgangsdaten fir Tabelle A 3-10
wurden vorzugsweise die Werte von BP (2008) und IEA (2008b) genutzt. Bericksichtigt
wurden auch Statistiken aus dem OG]J, der EIA, Angaben nationaler Institutionen, aus dem
Arab Oil & Gas, aus Interfax Russia & CIS Oil & Gas Weekly (flir die GUS) sowie aus diversen
anderen Fachzeitschriften (siehe Quellenverzeichnis der Daten im Tabellenanhang).

Seit der letzten Energiestudie 2003 hat sich die weltweite Erdolférderung nur moderat
von 3,52 Gt im Jahr 2001 auf 3,88 Gt im Jahr 2007 erhéht (Tab. A 3-10). Die starksten
Zunahmen waren in den Jahren 2003 und 2004 zu beobachten, wahrend im Jahr 2007 die
Férderung leicht abfiel. Das bislang absolute Fordermaximum wurde 2006 mit 3917 Mt er-
reicht. Ende 2007 wurden weltweit seit Beginn der industriellen Erddlférderung insgesamt
151 Gt Erddl gewonnen (Tab. A 3-2), die Halfte davon innerhalb der letzten 20 Jahre. Damit
reicht die bisher geférderte Menge fast an die der Reserven heran. Berlicksichtigt man die
Ressourcen von etwa 92 Gt, sind Uber 38 % des derzeit erwarteten Gesamtpotenzials an
konventionellem Erddl bereits verbraucht.

Wichtigste Foérderregionen waren 2007 der Nahe Osten, Nordamerika und die GUS (Tab.
A 3-11, Abb. 3.9). Gegenliber 2001 verzeichneten die GUS, der Nahe Osten und Afrika
Férderzuwachse von lGber 100 Mt. Rickgange in der Erdolférderung betrafen insbesondere
Europa mit 90 Mt. Bezogen auf einzelne Lander erreichten Russland, Saudi-Arabien und
Angola bedeutende Zuwdchse (>50 Mt). Einen starkeren Rickgang von mehr als 40 Mt
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Internationale vs. nationale staatliche Erddl- und Erdgasfirmen

Die Produktion von Erddl wird sowohl von privaten internationalen Erdélfirmen (International Qil
Companies, I0C) als auch nationalen staatlichen Unternehmen (National Oil Companies, NOC)
durchgefthrt. In den 1960er Jahren kontrollierten private Erdélunternehmen noch 85 % der
Welterdélreserven. Als Folge der Verstaatlichungswelle in den Olférderlandern in den 1970er
Jahren hat sich das Verhaltnis bis heute umgekehrt. Der Anteil der staatlichen Erdélunterneh-
men an den Welterddélreserven betragt inzwischen mehr als 80 %. Unter den zehn Unterneh-
men mit einem Zugriff auf die weltweit groBten Erddlreserven ist mit der russischen Lukoil nur
ein einziges privates Unternehmen vertreten. Bei den Welterddlressourcen ist der Einfluss der
privaten Erdélunternehmen noch geringer. Sie haben lediglich zu 7 % der Ressourcen Zugang.
Auch beim Erdgas dominieren derzeit staatliche Firmen. Die zehn Unternehmen, die Uber die
weltweit gréBten Erdgasreserven verfiigen, sind in Staatsbesitz. Fiir internationale Olgesellschaf-
ten wird es immer schwieriger, Zugang zu leicht und preiswert zu erschlieBenden Erddél- und
Erdgasvorkommen zu bekommen.

Die Halfte der 50 groBten Erdél- und Erdgasfirmen sind mehrheitlich oder gar zu 100 % Staatsei-
gentum. Diese staatlichen Rohstoffunternehmen kdnnen unterschiedliche Strategien verfolgen.
So kann sich die Tatigkeit auf die ErschlieBung und Nutzbarmachung des heimischen Erdél-
und Erdgaspotenzials konzentrieren. Andere streben zusatzlich Beteiligungen an Erdél- und
Erdgasvorkommen im Ausland an, um die eigene Energieversorgung zu sichern. Nationale
staatliche Erddl-/Erdgasfirmen verfligen heute in vielen Fallen lGber ein vergleichbares Kapital
und Wissen zur Unternehmensfihrung und sind nicht mehr auf Technologiepartnerschaften mit
Privatunternehmen angewiesen. Das gilt insbesondere fiir staatliche Erdélunternehmen aus den
Schwellenlandern wie Petrobras (Brasilien), PetroChina und Gazprom (Russland), die heute tber
vergleichbare Budgets fir Forschung und Entwicklung verfiigen wie ihre privaten Mitstreiter. Das
Investitionsvolumen staatlicher Erdélunternehmen erhéhte sich im Jahr 2008 um rund 24 %.
Im gleichen Zeitraum stockten die internationalen Erddlfirmen ihre Investitionsausgaben nur
um etwa 16 % auf.

Staatsbeteiligung an den 12 gréBten NOC
Saudi-Aramco

(Saudi-Arabien) FEEEE———
NIOC (Iran) FEEEE—
PDV (Venezuela) "
CNPC (China) -
Pemex (Mexiko) I
Sonatrach (Algerien) FEE——
Gazprom (Russland) I 50 %
KPC (Kuwait) FE
Petrobras (Brasilien) BRI 35 %
Rosneft (Russland) I 75 %

Petronas (Malaysia) FE—
Adnoc (VAE) FEE e —

% 0 20 40 60 80 100
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hatten GroBbritannien, Norwegen und die USA zu verzeichnen. Die fliihrenden zehn Lander
bestreiten knapp 62 % der Erdoélférderung (Tab. A 3-11, Abb. 3-10).

Lateinamerika Europa
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Austral-Asien

800 Naher Osten

400

Abbildung 3.9: Forderung von konventionellem Erdél 2007 (insgesamt 3,9 Gt) der zehn wichtigsten
Lander und Deutschlands sowie Verteilung nach Regionen.

Veranderungen gegentiber 2001 gab es auch in der Rangfolge der zehn wichtigsten For-
derlander. So I6ste Russland die USA auf Platz zwei ab und schloss fast zu Saudi-Arabien
auf (Abb. 3.9). Norwegen und GroBbritannien schieden aus den Top 10 aus und wurden
von den Vereinigten Arabischen Emiraten und Kuwait abgelést. Dadurch sind jetzt unter
den zehn groBten Forderlandern finf OPEC-Staaten vertreten. Nach wirtschaftspolitischen
Gruppen entfallen auf die OPEC 40 % der Weltférderung, davon 28 % auf die Golfstaaten
der OPEC, auf die OECD 28 % mit nur 4 % auf die EU. Der Anteil der OPEC an der welt-
weiten ErdoIférderung stieg von etwa 20 % Anfang der 1940er Jahre auf fast 50 % Mitte
der 1970er Jahre an (Abb. 3.10). In Folge der Olpreiskrise ging der Anteil der OPEC Mitte
der 1980er Jahre auf etwa 30 % zurick, stieg seitdem jedoch wieder kontinuierlich an und
erreichte 2007 44 %. Langerfristig dirfte der Anteil der OPEC an der Erdélférderung kinftig
weiter zunehmen. Die IEA (2008a) erwartet fir 2030, dass 51 % des Erddls in der OPEC
produziert werden.

Die regionale Verteilung der Férderung von Erddél ist ausgeglichener als die der Reserven.
Die relativ hohen Anteile an der Férderung seitens der OECD flhren dabei zu einem raschen
Verbrauch der relativ geringen Reserven, was zu einer zunehmenden Abhangigkeit von der
OPEC fuhren wird. Den Golfstaaten der OPEC mit ihrem groBen Reserven- und Férderpo-
tenzial kommt eine besondere Rolle zu. Insbesondere Saudi-Arabien ist hier kurzfristig in
der Lage, Forderausfalle in anderen Regionen als sogenannter Swing Producer zu kompen-
sieren oder auch das Erd6élangebot drastisch einzuschranken. Allerdings reduzierte sich
die Reservenkapazitat in Zeiten hoher Nachfrage nach Erddl zwischen 2006 und 2008 auf
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Saudi-Arabien mit rund 1 Mb/d. In Folge der Finanzkrise und fallender Nachfrage nach Erdol
verfigen zunehmend auch die anderen OPEC-Lander wieder Uber Reservekapazitaten.

'- e B )
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Abbildung 3.10: Anteil der OPEC-Staaten (orange) an der Erdélférderung weltweit von 1960 bis
2007.

Der Anteil der Forderung aus offshore-Feldern lag 2007 mit 1,4 Gt bei knapp 37 %. Er-
giebigste offshore-Fordergebiete waren die Nordsee und der Golf von Mexiko mit jeweils
210 Mt. Weitere wichtige Forderregionen offshore waren der Atlantik vor Brasilien, Westaf-
rika (Nigeria, Angola), der Arabische Golf und Sitdostasien (China, Vietnam, Malaysia und
Indonesien), zunehmend auch das Kaspische Meer. Bezogen auf Tiefwasser in Wassertiefen
Uber 500 m waren 2007 157 Felder in Produktion, was seit 2000 eine Steigerung um 113
Felder bedeutet. 91 % dieser Felder liegen im sogenannten Goldenen Dreieck, das den Golf
von Mexiko, Brasilien und Westafrika umfasst (Petroleum Economist, 2007).

Bei der Férderung ergibt sich ebenfalls wie bei den Reserven eine Dominanz der staatlichen
Olgesellschaften (Infobox 1, Tab. A 3-13), jedoch etwas abgeschwécht. Das trifft auch auf
die Golfstaaten zu. In die Phalanx der staatlichen Olgesellschaften konnten ExxonMobil und
Shell mit den Platzen finf und sechs unter die zehn wichtigsten Unternehmen eindringen. Die
zehn groBten Fordergesellschaften erbringen mit 1,65 Gt rund 42 % der Weltférderung.

Nach Guntis (2002) wurden 2001 mit insgesamt 108 Mt rund 3,9 % der Weltférderung an
Erddl mit Hilfe von EOR gewonnen (Infobox 2). Neuere detaillierte Angaben zur weltweiten
EOR-Forderung sind nicht verfligbar. Allerdings nahm mit steigendem Erddlpreis in den
letzten Jahren die Anzahl der Projekte zu. Die wichtigsten Lander mit EOR-Projekten sind
die USA, Venezuela sowie Indonesien, Kanada und China. Pusch (2007) schatzt das durch
EOR verfligbare Potenzial an Erddl flr Europa auf 1,4 Gt, davon 1 Gt im offshore-Bereich;
flir die USA erreicht es 13,6 Gt.
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Weltweit wurde die Erdélférderung 2007 von etwa 873 000 Férdersonden erbracht. Damit
forderte 2007 eine Bohrung im weltweiten Durchschnitt 4447 t Erddl. Im Vergleich zu 2001
bedeutet dies eine Steigerung um etwa 39 000 Férdersonden und eine Produktivitatsstei-
gerung um 223 t/a pro Sonde. Regional ergeben sich bei der Leistung der Férdersonden
betrachtliche Unterschiede (Tab. A 3-14). Die hochsten Foérderleistungen weisen Bohrungen
im Nahen Osten mit durchschnittlich 107,5 kt/a und Afrika mit 44 kt/a auf. Die Region mit
den geringsten Forderleistungen ist Nordamerika mit durchschnittlich 1,1 kt/a. Die Mehr-
zahl der Foérdersonden ist auf einige Lander konzentriert. Die USA nehmen dabei eine Son-
derstellung ein. Die USA verfligen heute trotz Reduzierung um Uber 40 000 mit noch etwa
500 000 Bohrungen lGber annahernd 57 % aller Erddlsonden, die zusammen aber nur 8 % der
Weltférderung liefern. Russland mit 11,4 %, China mit 8,2 % und Kanada mit 7,0 % stellen
zusammen mit den USA knapp 84 % der Sonden. Im Vergleich dazu erbringen die Lander
des Nahen Ostens mit nur gut 1 % der Sonden knapp 31 % der Weltférderung an Erdél.

3.2.5 Gewinnungskosten von Erdol

Im Upstream-Bereich, der die Exploration, Feldesentwicklung, Férderung und Aufberei-
tung umfasst, kénnen in der Erddlindustrie vier Kostenarten unterschieden werden (IFP,
2004):

e Explorationskosten im Vorfeld des Lagerstattennachweises,

e Erkundungskosten zur Untersuchung des Feldes flir Entscheidungen zur Feldesent-
wicklung,

e Entwicklungskosten mit Kosten flir Bohrungen, unter- und Ubertagige Installationen
sowie Transport- und Speicherkapazitaten auf der Lagerstatte und

e Operative Kosten einschlieB3lich der Transportkosten.

Aus der Summe dieser Kosten ergeben sich die Gesamtkosten fiir ein Projekt. Ein wichtiger
Indikator sind die spezifischen Kosten, d.h. die Kosten fiir die Gewinnung eines Barrels oder
einer Tonne Erdél. Allerdings treten in diesem Zusammenhang unterschiedliche Begrifflich-
keiten wie technische Kosten, Produktionskosten, Gewinnungskosten auf, bei denen die
enthaltenen Kostenarten nicht erkennbar sind. Die Gestehungskosten (Supply Costs) von
Erdol (in USD/b Rohdl) beinhalten die Aufsuchungs- und Entwicklungskosten (Finding and
Development Costs) sowie die eigentlichen Foérderkosten (Production/Operating oder Direct
Lifting Costs) einschlieBlich einer 15%igen Abzinsung, aber ohne Steuerabgaben.

Die EIA (EIA, 2008b) gibt exemplarisch verschiedene Kostenarten fir 30 international
operierende US-Olgesellschaften an, die als sogenannte FSR-Gesellschaften (Financial Re-
porting System, FSR) flr ihre weltweiten Operationen Daten liefern. Hier wird unterschieden
zwischen Aufsuchungs- und Entwicklungskosten (Finding Costs) und Férderkosten (Lifting
Costs), die die direkten Forderkosten und die Férderabgaben beinhalten. Die Summe beider
Kostenarten ergibt die Gesamtgewinnungskosten (Total Upstream Costs). Die Entwicklung
der spezifischen Gesamtgewinnungskosten seit Beginn der 1980er Jahre (Abb. 3.11) weist
zwei Tendenzen auf. Wahrend in den 1980er und 1990er Jahren ein Trend zu geringeren
Kosten als Folge der Umsetzung von Technologiefortschritten zu beobachten war, setzte
mit Beginn des 21. Jahrhunderts ein deutlicher Aufwartstrend ein, der hauptsachlich durch
hdéhere Aufsuchungs- und Entwicklungskosten bedingt ist. Ursachlich dafir sind neben ge-
ringeren Reservenzuwéchsen vor allem die mit dem Olpreis stark gestiegenen Kosten fiir
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Energie, Material, Ausriistung und Personal. Im Zuge der aktuellen Finanzkrise und fallen-
der Ol- und Rohstoffpreise diirfte sich in den kommenden Jahren auch bei den spezifischen
Kosten wieder ein Rickgang bemerkbar machen.

2007 USD je boe
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Forderkosten
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Abbildung 3.11: Aufsuchungs- und Entwicklungskosten, Férderkosten und spezifische Gesamtge-
winnungskosten von FRS-Gesellschaften der EIA im Dreijahresmittel von 1981 bis
2007 in USD/boe (EIA, 2008b).

Bei den spezifischen Kosten gibt es starke regionale Differenzierungen. Das betrifft ins-
besondere die Aufsuchungs- und Entwicklungskosten (Tab. 3.2). Hier schneidet der Nahe
Osten am ginstigsten ab, obwohl die bedeutendsten Férderlander (Saudi-Arabien, Iran
und Irak) infolge der Dominanz von nationalen Olgesellschaften (Infobox 1) ausgeklam-
mert sind. Am hochsten sind diese Kosten im offshore-Bereich der USA, bedingt durch die
hohen Tagesraten flir Bohrschiffe und Bohrplattformen und die hohe Materialintensitat der
Férderanlagen. Bei den Férderkosten sind die Unterschiede zwischen den Regionen deutlich
geringer (EIA, 2008b).

Angaben zu den erwarteten Gesamtgewinnungskosten fur konventionelles Erddl seitens
der IEA (2008a) und von Petrobras (2008) sehen fiir konventionelles Erddl eine Varianz
von weniger als USD 2/b bis USD 100/b vor (Tab. 3.3). Dabei sind die Gewinnungskosten
fir Erd6l aus dem Nahen Osten, insbesondere aus den Staaten der OPEC am geringsten.
Deutlich kostenintensiver als der Durchschnitt der Ubrigen Regionen ist die Gewinnung
von Erddl mit EOR-Verfahren, aus der Tiefsee und in der Arktis. Da gerade hier Optionen
flr zusatzliches Erddlpotenzial fir die Zukunft gesehen werden, lasst sich aus den Zahlen
ableiten, dass der Preis von Erddl steigen wird.
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Tabelle 3.2: Spezifische Aufsuchungs- und Entwicklungskosten sowie Gesamtgewin-
nungskosten flir FSR-Gesellschaften fiir Dreijahresmittel 2004-2006 und 2005-
2007 nach Regionen in 2007 USD/boe (EIA, 2008b).

Aufsuchungs- und

Region Entwicklungskosten Gesamtgewinnungskosten
2004-2006 2005-2007 2004-2006 2005-2007
USA gesamt 15,95 17,01 23,71 26,48
onshore 11,54 13,38 19,90 23,45
offshore 65,49 49,54 71,69 57,20
auBerhalb USA gesamt 20,06 20,70 26,91 28,58
Kanada 19,89 12,20 27,31 21,12
Europa 23,41 31,58 30,61 40,29
GUS k.A. k.A. k.A. k.A.
Afrika 26,36 38,24 33,01 45,98
Naher Osten 5,41 4,77 14,70 14,85
Sonstige 6stl. Hemisphare 13,03 20,56 19,36 27,52
Sonstige westl. Hemisphare 43,87 20,30 49,05 36,14
Weltweit 17,65 18,48 24,92 27,10
Tabelle 3.3: Mittlere Gesamtgewinnungskosten von konventionellem Erddl nach Art und

Region des Vorkommens (IEA, 2008a, Petrobras, 2008).

IEA (2008) Petrobras (2008)

(USD/b) (USD/b)
Naher Osten 3-14 7-19
GUS k.A. 15 - 35
Tiefsee 32 -65 23 - 45
EOR 30 - 82 25 - 63
Arktis 32 - 100 25 -50
Ubrige Regionen 10 - 40 12 - 30

3.2.6 Erdolverbrauch

Der Mineraldlverbrauch (Erdélprodukte) erhéhte sich 2007 um rund 460 Mt gegenlber
2001 und erreichte mit rund 3,9 Gt einen historischen Hochstwert. Nach Landergruppen
und regional ist der Verbrauch dabei sehr ungleichmaBig verteilt. Wahrend die OECD-
Lander mit 2,2 Gt gut 56 % des Mineralbls verbrauchen, entfallen auf die OPEC-Staaten
nur gut 9 %. Die verbrauchsstarksten Regionen sind Austral-Asien, Nordamerika und Eu-
ropa (Tab. A 3-15, A 3-16). Seit 1978 hatten Austral-Asien und Nordamerika die gréBten
Zuwachse zu verzeichnen, wahrend der Verbrauch in Europa stagniert und in den letzten
Jahren leicht ricklaufig war. Beim Vergleich zwischen Férderung und Verbrauch einzelner
Regionen (Abb. 3.12) ergibt sich fir Nordamerika, Austral-Asien und Europa eine eindeutige
Dominanz des Verbrauchs Uber die Forderung. Beim Nahen Osten, Afrika, Lateinamerika
und der GUS Uberwiegt die Forderung.

Auf die zehn Lander mit dem groBten Mineralélverbrauch entfielen 2007 zusammen etwa

58 % des weltweiten Verbrauchs. Nach wie vor sind die USA mit 943 Mt, entsprechend fast
einem Viertel der globalen Erdélproduktion, der gréoBte Verbraucher (Abb. 3.13, Tab. A 3-16).

Energierohstoffe 2009 47




ERDOL

Diese Menge verbrauchen die in der Rangliste nachfolgenden finf Lander zusammen. Un-
ter den zehn wichtigsten Verbraucherlandern ist mit Saudi-Arabien nur ein OPEC-Land.
Deutschland nahm 2007 in der Verbrauchsrangliste mit rund 102 Mt, entsprechend 2,6 %
des Weltverbrauchs, Platz acht ein.
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Abbildung 3.12: Vergleich Erdolférderung und Mineral6élverbrauch 2007 nach Regionen.
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Abbildung 3.13: Verbrauch von Mineraldl 2007 (insgesamt 3,9 Gt) der zehn wichtigsten Lander
sowie Verteilung nach Regionen.

Energierohstoffe 2009




Beim Mineral6lverbrauch pro Kopf der Bevdlkerung (Tab. A 3-17) weist Singapur mit 9,9 t/
Kopf den hdochsten Wert auf. Hohe Werte mit mehr als 3 t/Kopf weisen Lander aus dem
Nahen Osten wie Kuwait, VAE, Katar und Saudi-Arabien, aber auch die USA und Kanada
auf. In den EU-Staaten schwanken die Werte zwischen 0,5 t/Kopf in Rumanien und 5,8 t/
Kopf in Luxemburg. Die Mehrzahl der Lander liegt in der EU mit 2,0 bis 3,0 t/Kopf deutlich
Uber dem Weltdurchschnitt von 0,6 t/Kopf.

3.2.7 Erdoltransport und Handel

Da die Hauptférderregionen fur Erddl nicht mit den wichtigsten Verbraucherregionen zu-
sammenfallen, wird Rohdl weltweit gehandelt. So wurden von dem 2007 geférderten Erddl
mit 2,2 Gt etwa zwei Drittel grenzliberschreitend und teilweise Uiber groBe Entfernungen
vorwiegend per Tanker oder Pipeline transportiert. Kleinere Mengen wurden auch mit der
Eisenbahn beférdert (Abb. 3.14).

Handel

Abbildung 3.14: Welterdélhandel (Rohdl und Erdélprodukte) 2007 in Mt (nach BP, 2008) ohne Be-
ricksichtigung des Transportes innerhalb der Regionen.

Bei der Ermittlung der Import- und Exportwerte fiir die einzelnen Lander wurden Daten der
IEA (2008a), von BP (2008) und des OPEC Annual Statistical Bulletin 2007 sowie nationale
Angaben berlicksichtigt. Die wichtigsten Exportregionen waren 2007 der Nahe Osten mit
38 % der Exporte, Afrika mit 17 % und die GUS mit 16 %. Die sechs fiihrenden Lander mit
Exportmengen Gber 100 Mt - Saudi-Arabien, Russland, Iran, Nigeria, Venezuela und die
Vereinigten Arabischen Emirate - bestritten 2007 knapp die Halfte der weltweiten Exporte
(Tab. A 3-18). Auf die vier fihrenden Importlander USA, Japan, VR China und Sitdkorea
entfielen knapp die Halfte der weltweiten Importe (Tab. A 3-19).

Der Transport des Erddls erfolgt innerhalb der Kontinente meist durch Pipelines, zwischen

den Kontinenten wie aus dem Nahen Osten nach Europa, Asien und Amerika, von Afrika
nach Europa und Amerika sowie von Lateinamerika nach Nordamerika mit Tankern oder
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Tanker- und Pipelinetransport kombiniert. Der Tankertransport GUberwog 2007 mit einem
Anteil von etwa 75 bis 80 %.

Spezifische Transportkosten bezogen auf den Energiegehalt stellen sich fir Erdél insbeson-
dere wegen der deutlich héheren Energiedichte erheblich niedriger dar als flir Erdgas (Abb.
3.15). Das ist auch ein Grund daftlir, dass sich ein weltumspannender Handel mit Erdgas
bislang kaum ausgebildet hat (Abschnitt 4.2.7). Fir Erdél ist der Transport mit Tankern bil-
liger als der Transport per Pipeline. Allerdings sind die in der Abbildung 3.15 angegebenen
Trends nur als Durchschnittswerte anzusehen, da die Transportkosten von der GroBe der
Schiffe und der Kapazitat der Pipelines abhangen. Weitere Einflussfaktoren sind die Roh-
stoffpreise und die generelle Marktsituation. So kdnnen zu Zeiten hoher Preise und knapper
Transportkapazitaten die Frachtkosten deutlich ansteigen.
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Abbildung 3.15: Vergleich der Transportkosten flir Erddl, Erdgas und Kohle (nach Hatamian, 1998
und VDKI, 1999).

In den zurickliegenden Jahren wurden einige groBBe Pipelineprojekte verwirklicht, die ins-
besondere flr die Versorgung Europas bedeutsam sind. So wurden die Pipelines Caspian
Pipeline Consortium Projekt (CPC) und Baku-Tbilissi-Ceyhan (BTC) in Betrieb genommen,
die Erddl aus dem Kaspischen Raum zu Hafen am Schwarzen Meer und am Mittelmeer
transportieren.

3.2.8 Erdolpreise
Der Olpreis stellt heute, 150 Jahre nach dem Eintritt in das Erdélzeitalter, einen Schliissel-

faktor flr die Weltwirtschaft dar. Dadurch, dass das Leben in unserer modernen Industrie-
gesellschaft in hohem MaBe mit der Verfligbarkeit und Bezahlbarkeit der benétigten Energie
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verkniipft ist, besitzt der Preis fir Ol als dem immer noch wichtigsten Energietrager eine
Leitfunktion, auch flr andere Energietrager und Rohstoffe.

Die historische Entwicklung zeigt, dass der Olpreis bis zur Griindung der OPEC im Jahr
1960 weitgehend von den multinationalen, privaten Olgesellschaften kontrolliert wurde. Er
lag konstant nominal bei USD 2/b bis USD 3/b (Tab. A 3-20), was inflationsbereinigt heu-
tigen USD 10/b bis USD 15/b entspricht. In dieser Periode standen den hohen Gewinnen
der Olgesellschaften verhaltnismé&Big geringe Gewinnanteile der Férderldnder gegeniiber.
Das anderte sich grundlegend, als die OPEC 1973 das erste Mal aktiv den Erdélmarkt mit
einem Lieferboykott gegenliber den USA und den Niederlanden beeinflusste. Der Anteil
der OPEC an der Welt-Erdélférderung hatte bis dahin stetig zugenommen und Uber 50 %
der Gesamtférderung erreicht (Abb. 3.10). Diese starke Position erméglichte es der OPEC,
1973 die Rohdlpreise autonom festzusetzen und die innerhalb ihrer Mitgliedsstaaten tati-
gen Olgesellschaften ganz oder teilweise zu verstaatlichen. Die nominalen Olpreise stiegen
danach auf Gber USD 11/b an (Abb. 3.16). Auch wenn sich die Preise in den 1980er Jahren
davon wieder erholten, hatte sich der Welt-Erdélmarkt durch diese Ereignisse doch deutlich
verandert.
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Abbildung 3.16: Entwicklung der Rohdlpreise zwischen 1970 und 2008 real (USD 2008) und nominal
(Tageskurs der Wahrung) fir die Olsorte Arabian light in Jahresmittelwerten.

Ausgeldst durch die iranische Revolution 1979 und den Iran-Irak-Krieg entwickelte sich die
zweite Olpreiskrise mit einem Preisanstieg auf (iber USD 35/b nominal. Diesen Ereignissen
waren eine weitere Steigerung im Olverbrauch und eine weltweit ungiinstige Entwicklung
im Verhaltnis von Reserven zu Férderung vorausgegangen. Die Industrielander reagierten
auf die Entwicklungen mit einer Reduzierung des Energieverbrauchs und der ErschlieBung
neuer eigener Olquellen. Dem daraus resultierenden Uberangebot von Erdél begegnete die
OPEC mit der Festsetzung von Foérderquoten. Durch die damit erzielte kiinstliche Verknap-
pung sollte der Preis auf einem hdheren Niveau stabilisiert werden. Mangelnde Férderdis-
ziplin untergrub diese Strategie der OPEC und schadete vor allem Saudi-Arabien, das als
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swing producer fungierte. Saudi-Arabien steuerte dieser Entwicklung 1986 mit garantierten
Gewinnvereinbarungen mit Raffinerien, dem so genannten Netback pricing entgegen und
erhohte die Férdermengen. Die anderen OPEC-Lander folgten und in Konsequenz fiel der
Olpreis ab Mitte der 1980er Jahre auf ein Niveau unterhalb USD 20/b nominal. Obwohl die
OPEC zu festen Preisen zuriickkehrte, blieb der Olpreis bis 1997 ohne gravierende Schwan-
kungen im Bereich von USD 20/b nominal.

In Folge einer Finanzkrise in Asien und deutlich reduzierten Olverbrauchs sowie mangelnder
Quotendisziplin der OPEC-Lénder kam es 1998 zu einem starken Olpreisverfall bis unter
USD 10/b nominal. Dieser sehr niedrige Preis hatte zur Folge, dass viele Erddlfirmen ihre
Explorationsaktivitaten deutlich einschréankten. Zudem wurde die Wirtschaft der Férderlander
stark belastet. Allein fir die OPEC-Lander bedeutete dies fiir 1998 Mindereinnahmen aus dem
Olgeschéft von rund USD 50 Mrd., was etwa einem Drittel der geplanten Gesamteinnahmen
entsprach. In der Folge einigten sich die OPEC-Lander auf Férderklirzungen, die weitgehend
eingehalten wurden. Ziel war es dabei, einen Preiskorridor zwischen USD 22/b und USD 28/b
einzuhalten. Daraufhin schnellte der Olpreis Ende 2000 bis auf Giber USD 30/b nominal. In
den ersten drei Quartalen 2001 lag er dann innerhalb des genannten Preiskorridors, fiel aber
nach dem 11. September 2001 stark bis auf unter USD 18/b nominal ab. Erst durch massi-
ve Forderkirzungen der OPEC-Lander um 1,5 Mio. b/d und anderer Férderlander (Mexiko,
Norwegen, Russland, Angola) konnte der Preisverfall Anfang 2002 gestoppt werden.

In den letzten finf Jahren erhdhte sich der Erdélpreis insgesamt deutlich (Abb. 3.17). Ein
zwischenzeitlicher Abwartstrend von September 2006 bis Januar 2007 verzeichnete einen
niedrigsten Tagespreis flr die Sorte Brent von rund USD 52/b. Durch die anschlieBende
Reduzierung der Férderung seitens der OPEC stieg der Olpreis kontinuierlich bis zu einem
Preis von Uber USD 90/b zum Jahresende 2007 an. Dieser Trend dauerte noch bis Mitte Juli
2008 mit einem Rekordpreis von Uber USD 145/b. Seither verzeichnet der Olpreis einen
deutlichen Abwartstrend bis auf USD 40/b Ende 2008. Aufgrund des in den vergangenen
Jahren niedrigen Dollarkurses wurden die Preissteigerungen flur Einfuhren des in US-Dollar
gehandelten Erdéls fir den Euroraum abgemildert (Abb. 3.17).

Die Ursachen fiir hohe und volatile Olpreise der vergangenen Jahre werden von Fach-
leuten kontrovers diskutiert. Dabei sehen die einen Anzeichen einer nahenden Verknappung
der Reserven, andere machen einen Mix aus unterschiedlichsten Faktoren wie der weltweit
steigenden Nachfrage, der kiinstlichen Beschrénkung des Olangebots seitens der OPEC,
fehlender Kapazitatsreserven, Kosteninflation bei Ausriistungen, Material und Personal,
Lieferunterbrechungen durch Streiks, politischer Instabilitat in Férderregionen und Angst
vor Terroranschlagen, den schwachen US-Dollar und Spekulationen an den Finanzmarkten
daftir verantwortlich.

Da Rohdl weltweit zu relativ einheitlichen Preisen gehandelt wird, die sich weitgehend un-
abhangig von einer individuellen Lagerstatte und ihren Gestehungskosten bilden, spielen
auf Seiten der Produzenten drei Investitionsrisiken eine wichtige Rolle. Diese werden nur
bei entsprechend hohen Gewinnerwartungen eingegangen. Erstens kann die Exploration
aufgrund fehlerhafter geologischer oder technischer Einschatzung erfolglos bleiben. Zwei-
tens kdnnen sich veréandernde politische Verhéltnisse die Wirtschaftlichkeit von Lagerstatten
negativ beeinflussen. Drittens kann nicht genau abgeschatzt werden, wie sich Preis und
Nachfrage angesichts ungesicherter Prognosen flir erneuerbare und nichtkonventionelle
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Energierohstoffe sowie kinftiger Marktbedingungen und politischer Rahmensetzung tber
Jahre hinweg entwickeln. Hinzu kommt, dass zwischen den ersten Investitionen zum Auf-
suchen einer Lagerstatte und dem Beginn der Férderung in der Regel einige bis zu 20 Jahre
vergehen. In dieser Phase fallen die weitaus hdochsten Kosten an. Die reinen Foérderkosten
sind dem gegenlber verhaltnismaBig gering. Die Kosten fur Exploration und ErschlieBung
werden insbesondere in den neuen Frontiergebieten der Arktis und der Kontinentalrander
sowie bei nicht-konventionellem Erdél weitaus héher sein als in den traditionellen Olprovin-
zen, in denen weiterhin billiges Erddl geférdert werden kann.
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Abbildung 3.17: Entwicklung der Erddlpreise fiir OPEC Basket in USD und Euro je Barrel (Monats-
mittel) sowie der OPEC-10/0OPEC-11 (ab 9/2008) Férderquote.

Die Gewinnung von Erddl als endlichem, nur mit hohem technischem Aufwand gewinnba-
rem Rohstoff ist in ihrer Geschwindigkeit limitiert. Lagerstatten, die einmal in Produktion
gegangen sind, zeigen in der Regel einen charakteristischen, von der Nachfrage weitgehend
unabhangigen Forderverlauf. Dieser ist vorwiegend von den geologischen Bedingungen
und den installierten Foérdereinrichtungen abhangig. Auf eine erhdhte Nachfrage kann in
einzelnen Lagerstatten nur begrenzt und wenn, dann nur sehr langsam reagiert werden.
Entsprechend bedeuten Nachfrageriickgdnge eine Uberproduktion oder die Notwendigkeit
zur Drosselung der Férderung.

Wie das Angebot kann die Nachfrage angesichts vielfaltiger Abhangigkeiten und mangelnder
Alternativen im Energiemix nur sehr trage auf Verknappungen im Angebot reagieren. Kleine
Verdanderungen im Angebots-Nachfrage-Gleichgewicht kdnnen daher zu schnellen, heftigen
Preisschwankungen fihren. Ein wichtiges Instrument zur Beeinflussung derartiger Situatio-
nen ist eine ausreichende Ersatzkapazitat zur Produktion von Erddl. Die Ersatzkapazitat ist
definiert als zusatzliche Férdermenge, die innerhalb von 30 Tagen flir mindestens 90 Tage
zur Verfligung gestellt werden kann. Ist diese gering, kann es als Anzeichen mangelnder
Konkurrenz oder unzureichender Investitionsaktivitdten in der ErdélerschlieBung und —pro-
duktion gedeutet werden. Bei geringer Ersatzkapazitat besteht im Falle von kurzfristigen,
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unvorhergesehenen Produktionsausféllen durch Unwetter in Férderregionen oder durch
terroristische Aktivitaten und bei unerwarteten Nachfrageanstiegen zudem die Gefahr von
Preisanstiegen und erhohter Volatilitat durch Lieferengpdsse.

Olpreisschwankungen begriinden auch das Bestreben, den bilateralen physikalischen Erd-
O0lhandel Gber Terminwarengeschafte abzusichern. Dadurch bekommen Erwartungen zum
Olpreis und die Reaktionen auf diese Erwartungen den Stellenwert von signifikanten Markt-
faktoren. Der eigentliche physische Handel zwischen Erddlproduzenten und Aufkaufern voll-
zieht sich mittels bilateraler Liefervertrage. Fir Kaufer und Verkdufer von Erdél existieren
durch die starken Preisschwankungen jedoch hohe Risiken, die durch langfristige Vertrage
abgemildert werden sollen. Daher werden rechtlich verbindliche Verpflichtungen eingegan-
gen, eine festgelegte Menge Ol bestimmter Qualitét zu einem bestimmten Zeitpunkt und zu
einem genau ausgehandelten Preis zu kaufen oder zu verkaufen (Futures). Dieser Futures-
Handel wird Gber Warenterminbdrsen wie die New York Mercantile Exchange (NYMEX)
abgewickelt und unterliegt der Aufsicht von Regulierungsinstitutionen wie der Commodity
Futures Trading Commission (CFTC). Bei Futures entspricht jedem Kaufvertrag stets ein
identischer Liefervertrag. Wahrend der Laufzeit kdnnen die Vertrage aufgeldst werden,
wenn sich jeweils zwei entsprechende Kauf- und Verkaufskontrakte finden. Im Augenblick
dieser Gleichstellung wird berechnet, wie viel Geld der eine Vertragspartner dem anderen zu
zahlen hat. Ein solches Vorgehen der vorzeitigen Gleichstellung ist die Regel. In der Praxis
kommt es dabei kaum zu einer realen Lieferung mit Ol. Futures dienen also in erster Linie
der Absicherung (Hedging) gegenlber Preisschwankungen.

An diesen Vorgangen sind verschiedene Akteure beteiligt, die haufig mit dem eigentlichen
Olgeschéft nur indirekt oder gar nichts zu tun haben. Neben den zur Absicherung der Olge-
schéfte tatigen Hedgern sind Spekulanten aktiv, die sich durch die Ubernahme von Risiken
Gewinne versprechen. Durch deren Beteiligung erhdlt der Markt eine groBere Liquiditat.
Diese Gruppe der Spekulanten wurde im Zusammenhang mit dem hohen Olpreis der ver-
gangenen Jahre in der Offentlichkeit dafiir verantwortlich gemacht; sie seien, da sie von
Kursschwankungen profitieren kdnnten, die eigentlichen Preistreiber und damit die Verur-
sacher einer Olpreis-Blase. Grundséatzlich ist durchaus mdglich, dass der gesamte Prozess
des Handels mit Futures den Olpreis beeinflusst (Fattouh, 2007). Folgt man jedoch der
Definition einer Blase (Asset Bubble) als einer Situation, in der der Anlagenwert den fun-
damentalen Wert des gehandelten Gutes Erddl ibersteigt, kann fiir den Olpreis kaum von
einer Blase gesprochen werden. Der jeweilige Vertragspreis basiert auf dem Spotpreis und
entspricht damit dem fundamentalen Wert des Ols. Ausfiihrliche Analysen (ber die Rolle
der Spekulanten wurden beispielsweise von einer Expertenkommission auf Einladung der
US-amerikanischen Bdrsenaufsicht Commodity Futures Trading Commission (CFTC) erstellt
(Interagency Task Force on Commodity Markets, 2008) und (BuyUksahin et. al., 2008).

Die Probleme, bei der Vielzahl unkalkulierbarer EinflussgréBen eine Prognose des Erddlprei-
ses zu erstellen, wird an vielen publizierten Olpreis-Szenarien offensichtlich. So hat bei-
spielsweise die IEA in ihrem World Energy Outlook (WEQO) der vergangenen Jahre wiederholt
Preisszenarien publiziert, die sich grundlegend voneinander unterscheiden; kein Szenario
hat dabei die reale Entwicklung getroffen (Abb. 3.18). Wahrend im WEO 2004 (IEA, 2004)
fiir 2030 von einem realen Olpreis von USD 29/b ausgegangen wurde, stieg dieser Wert im
WEO 2006 (IEA, 2006) auf USD 55/b und liegt beim aktuellen WEO 2008 (IEA, 2008) so-
gar bei USD 122/b. Selbst bei Beachtung der unterschiedlichen Preisbasis (2000, 2004 und

Energierohstoffe 2009




ERDOL

2007) sind die Abweichungen groB und zeigen die Problematik der Olpreisprognosen. Dem
gegeniuber warnt Merrill Lynch in seinem Global Outlook Report for 2009 davor, dass der
Olpreis im Jahr 2009 unter USD 25/b fallen kdnnte, falls die Rezession auch China erfasst
(Financial Times, 4.12.2008). Auch in Zukunft muss mit einer groBen Schwankungsbreite
und unvorhergesehenen Ausschldgen des Olpreises gerechnet werden.
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Abbildung 3.18: Vergleich verschiedener Prognosen der IEA zur Entwicklung des Rohdlpreises (IEA,
2004, 2006, 2008a).

3.3 Nicht-konventionelles Erdol

Eine einheitliche Definition des Begriffes nicht-konventionelles Erddl ist derzeit nicht akzep-
tiert. Entsprechend Abschnitt 2.3.1 liegt der pragmatische Unterscheidungsgrund zwischen
konventionellem und nicht-konventionellem Erdél in der technisch aufwandigeren Gewinnung
von nicht-konventionellem Erddl. Zu nicht-konventionellem Erddl zahlt danach Bitumen oder
Rohél aus Olsanden, Schwerstdl und Schweldl oder Rohél aus Olschiefer (Abschnitt 2.3.1).
Damit bezieht sich der Begriff nicht-konventionell sowohl auf geologische Aspekte der Bil-
dung und Charakteristika der Lagerstatten als auch auf die technischen Notwendigkeiten
fUr eine 6kologisch vertretbare, wirtschaftliche Nutzung.

3.3.1 Olsande - hochviskoses Erddl gebunden an Sandstein

Olsande sind natirlich vorkommende Gemische aus Bitumen, Wasser, Sand und Ton. Im
Durchschnitt enthalt Olsand etwa 12 Gew.% Bitumen, ein hochviskoses Erdél. Dabei sind
die einzelnen Sandkdrner von einem diinnen Wasserfilm im pm-Bereich ummantelt und
dieser wiederum ist von dem hochviskosen Ol umgeben. Aus Olsanden gewonnenes Ol wird
auch natdrliches Bitumen oder synthetisches Rohdél (Synthetic Crude Oil, SCO) genannt.
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Es stellt sich als klebrige, hochviskose Form von Erddl dar, das sich bei Raumtemperatur
wie kalter Sirup verhalt. Dabei besteht es zu 50 bis 60 % aus Substanzen vergleichbar mit
konventionellem Erdél, 25 bis 35 % stellen Harze und 15 bis 25 % bilden Asphaltene. Die
Bestandteile im Ol selber variieren regional ebenso wie Spurengehalte an Schwermetallen
wie Eisen, Molybdan, Nickel oder Vanadium. Im Schnitt liegt der Gehalt an Kohlenstoff bei
knapp uber 80 %, an Wasserstoff bei 10 %, an Schwefel bei 3 bis 5 %, an Sauerstoff bei
0,9 % und an Stickstoff bei 0,36 bis 0,7 %. Bitumen hat eine Dichte von grdBer als 1 g/
cm3 (<10° API) und eine Viskositat von gréBer als 10 000 mPa-s. In der Lagerstatte ist
Bitumen nicht flieBfahig.

Aligemein sind Schwerdle und alle Ubergénge bis hin zu Bitumen das Ergebnis sekundéar
veranderter, ehemals konventioneller Erdélvorkommen. Die Speichergesteine sind vorwie-
gend hochporése und permeable fluviatile Sandsteine deltaischer oder kiistennaher Abla-
gerungsmilieus. Im Fall der riesigen kanadischen Olsandvorkommen migrierte das Ol aus
dem tief liegenden Muttergestein des westkanadischen Sedimentbeckens iber eine laterale
Distanz von bis zu 360 km in die flacher liegenden Sandsteine des Apt und Alb (oberste
Unterkreide). Als Muttergesteine des Erddls gelten hier organische Tonsteine des Devon
oder Karbon. Auf seinem Migrationsweg wurde das Erd6l durch Mikroorganismen im Gestein
biodegradiert: Die leichten Kohlenwasserstoffmolekile wurden im Zuge der mikrobiellen
Tatigkeit abgebaut, die schweren, komplexen Molekilketten blieben zurtick und bilden das
heutige schwefelreiche Bitumen in den Lagerstatten.

Olsandvorkommen sind in mehr als 20 Lédndern bekannt (Abb. 3.19), aufgeteilt auf fast
600 Einzelvorkommen (WEC, 2007). Das Gesamtpotenzial an Erddl in Olsanden weltweit
ist auBerordentlich groB und wird aktuell auf rund 462 Gt in-place, also tatsachlich vorhan-
dener Menge geschatzt. Davon entfallen auf Kanada und die GUS zusammen allein 98 %.
Die bekanntesten und bei weitem bedeutendsten Olsandvorkommen liegen in Kanada. Das
Energy Resources Conservation Board (ERCB) von Kanada schatzt, dass allein im Bundes-
staat Alberta etwa 27,5 Gt Rohdl in Olsanden als Reserven anzusehen sind. Das entspricht
gut 17 % der Reserven an konventionellem Erdél. Die in Tabelle A 3-21 angegebenen Re-
serven und Ressourcen der Ladnder mit den gréBten Olsandvorkommen sind weitestgehend
als Abschatzungen zu bewerten, da die Datenbasis fiir viele Lander immer noch recht un-
zulanglich ist.

Wenn auch die Olsandvorkommen iiber viele Lédnder verteilt sind (Abb. 3.19), konzentriert
sich der groBte Teil der Ressourcen auf Kanada, Russland und Kasachstan. Dabei sind die
kanadischen Vorkommen bislang am genausten untersucht worden. Daher sind die Anga-
ben Uber die Hoéhe der Ressourcen nach wie vor unzuverlassig, nicht zuletzt deswegen,
weil haufig nicht klar zwischen Schwer-, Schwerstdl und Olsanden unterschieden wird. So
entfallen auf die geschatzten 200 Gt nicht-konventionelles Erddl der GUS rund die Halfte
auf die Olsande. Ein GroBteil dieser Vorkommen ist allerdings an karbonatische Reservoirge-
steine gebunden, deren Aufbereitung technisch noch aufwéndiger ist als bei den Olsanden.
Die gréBten Vorkommen Russlands sollen sich im Tunguska-Becken auf der Ostsibirischen
Plattform, im Timan-Pechora-Becken und im Volga-Ural-Becken befinden. Tendenziell ist zu
vermuten, dass die Reserven- und Ressourcenangaben fiir Olsand in Russland die wahren
Mengen eher unterschatzen als lberschatzen.
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Abbildung 3.19: Verteilung der bekannten Olsand- und Schwerstélvorkommen weltweit mit Angabe
von Reserven, Ressourcen und Produktion.

Obwohl fur Kasachstan gréBere Bitumenvorkommen im Nordkaspischen Becken bekannt
sind, wird deren méglicher Abbau aufgrund der noch reichlich vorhandenen konventionellen
Kohlenwasserstoffe in absehbarer Zeit nicht in Angriff genommen. Die Olsandvorkommen
der USA sind auf mehrere Bundesstaaten verteilt, wobei die groBten in Utah und Alas-
ka, weitere kleinere Vorkommen in Kalifornien, Alabama, Kentucky und Texas liegen. Ein
Abbau in groBerem Stil ist auch hier derzeit nicht geplant, da entweder die geologischen
Verhéltnisse zu kompliziert sind, die Olsande zu tief liegen oder zu geringmaéchtig sind. Die
Bitumenvorkommen im Dahomey-Becken im sidwestlichen Nigeria werden sicherlich erst
in Betracht gezogen, wenn sich die Reservensituation der konventionellen Erdélvorkommen
des Landes rlicklaufig entwickelt. In Indonesien sind zwar groBere Bitumenvorkommen auf
der Insel Buton bekannt, werden aber bisher lediglich zur Herstellung von StraBenasphalt
abgebaut. Seit fast 200 Jahren wird auf Trinidad Asphalt eines Asphaltsees abgebaut, der
ebenfalls als StraBenbelag dient. Die Jahresproduktion liegt hier bei 10 000 bis 15 000 t.

Erheblich kleinere Olsandvorkommen sind aus Angola, Gabun, der Republik Kongo und der
DR Kongo bekannt. Sie sind an kreidezeitliche Sandsteine gebunden. In Europa sind mar-
ginale Vorkommen aus Deutschland (siehe Kapitel 8.1.5), Frankreich, den Niederlanden,
Polen, Rumanien, Spanien, Schweiz und Ungarn bekannt. Die wirtschaftlich interessantesten,
kombinierten Schwerol-/Schwerstol-/Asphaltvorkommen Europas treten in Sizilien auf. Hier
findet seit den 1950er Jahren eine Férderung von Schwer- und Schwerstdl statt.

Die weltweit groBten und bekanntesten Olsandvorkommen sind die Olsande Kanadas im
nordlichen Teil der Provinz Alberta. Sie nehmen eine Flache von Uber 140 000 km? ein, die
sich hauptsachlich auf die drei Regionen Athabasca, Peace River und Cold Lake aufteilt.
Kanada ist augenblicklich der einzige bedeutsame Produzent von Bitumen aus Olsanden.
Bereits 1967 wurde, damals noch mit staatlicher Unterstlitzung, mit der Bitumenproduk-
tion aus Olsanden in Kanada begonnen. Nur etwa 16 Gt, entsprechend 6 % des in-place-
Olsandvolumens von 272 Gt sind voraussichtlich im Tagebau zugénglich. Die tibrigen Mengen
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lagern zu tief und kénnen nur durch Bohrungen mit Hilfe von in-situ Verfahren zur Verrin-
gerung der Viskositat geférdert werden. Kanada beziffert sein in-place Volumen an Bitumen
aktuell mit 272 Gt, von denen 27,5 Gt als Reserven gefiuhrt werden (ERCB, 2008). Unter
Bericksichtigung der Anteile der im Tagebau und der in-situ zuganglichen Bereiche und der
unterschiedlichen Entélungsgrade verbleiben Olsandressourcen von 81,9 Gt. Von 2000 bis
2007 hat sich die Rohélproduktion aus Olsanden in Kanada von 39 auf 77 Mt pro Jahr fast
verdoppelt. Fir 2007 entspricht das knapp 2 % der weltweiten Erddlproduktion. Bis 2007
wurden in Kanada 940 Mt natlrliches Bitumen produziert.

Olsande werden sowohl im Tagebau (ex-situ) als auch im sogenannten in-situ-Verfahren
gefordert. Beide Verfahren haben zum Ziel, das Erddl bzw. Bitumen zu extrahieren und sind
technisch und energetisch aufwandig.

Der Olsandabbau im Tagebau (ex-situ) ist nur bei flacher Lagerung méglich, wenn die
Olsandschichten an der Oberfliche oder unter einer nur geringmachtigen Bodeniiberde-
ckung lagern. Nachdem das Deckgebirge abgetragen ist, werden die bis zu mehreren Me-
tern méchtigen Olsandschichten mittels Baggern abgebaut. Mit einer Kapazitat von nahezu
40 t pro Schaufel sind moderne Loffelbagger flexibler und damit wirtschaftlicher als friher
verwendete Schaufelradbagger. Auch kommen hier mit einem Ladevolumen von bis zu
400 Tonnen die weltweit gréBten LKWs zum Einsatz. Der gewonnene Olsand wird in eine
Steinbrechanlage gekippt und mit heiBem Wasser versetzt. Dieses Sand-Wasser-Gemisch
(Slurry) wird per Pipeline im sogenannten Hydrotransport zur Aufbereitungsanlage transpor-
tiert. Bei diesem Hydrotransport beginnt bereits die Separation von Bitumen und Sand. Im
Separationsbehalter der Extraktionsanlage wird dieser Prozess weitergefliihrt. Im anschlie-
Benden Flotationsverfahren hangen sich kleine Luftblasen an das freigewordene Bitumen,
dieses schwimmt auf und bildet eine Schaumschicht im oberen Bereich des Gemischs, die
leicht abgeschopft werden kann. Unter Zugabe von Laugen als Losungsmittel werden Wasser
und geldste Salze vom Ol abgetrennt. Sand und Wasser sammeln sich im unteren Teil des
Behalters. Der Sand wird zur Rekultivierung per Pipeline zurlck in ausgeférderte Bereiche
der Tagebaue verbracht. Das Wasser, das noch Sand, Tonpartikel und Restdl enthalt, wird
in Absetzbecken gepumpt. Noch aufsteigendes Ol wird abgeschépft, wahrend das Restdl
im sich absetzenden Sand von Bakterien zersetzt wird. Das so geklarte Wasser kann im
Separationsprozess wiederverwendet werden. Insgesamt liegt der Entdlungsgrad flir den
Tagebau bei tber 90 %.

Der Férderung von Erdél aus kanadischem Olsand im Tagebaubetrieb wird im Wesentlichen
von den drei Firmenkonsortien Albian Sands Energy Inc., Syncrude Canada Ltd. und Sun-
cor Energy beherrscht. Andere Firmen sind in den letzten Jahren neu dazu gekommen. Die
Gesamtflache, die hier fiir den Tagebau freigegeben ist, hat sich von 470 km? im Jahr 2001
auf 1320 km? in 2007 erhdht. Gleichzeitig hat sich die Produktion von Bitumen aus dem
Tagebau auf knapp 46 Mt fast verdoppelt (Abb. 3.20).

Die Erdolforderung aus Olsand durch Bohrungen (in-situ) erfolgt bei einer Uberdeckung
von mehr als 40 bis 70 m. Im Gegensatz zum Tagebau verbleibt bei dieser Methode das
Gestein vor Ort. Durch Bohrungen wird heiBer Wasserdampf in die Olsand-Schicht gepresst,
der die Viskositat des Bitumens reduziert und das Ol flieBfdhig macht. Dazu gibt es zwei
unterschiedliche Verfahren:
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Abbildung 3.20: Anteile der Tagebau- und in-situ-Verfahren bei der Olproduktion aus Olsanden in
Alberta von 2000 bis 2007.

Bei der Cyclic Steam Simulation (CSS) wird Wasserdampf unter hohem Druck in eine ver-
tikale Bohrung eingepresst. Die Hitze setzt die Viskositdt des Bitumens herab und mit Hilfe
des Wasserdampfes wird gleichzeitig die Migrationsféahigkeit erhéht. Der Druck erzeugt Mi-
krorisse im Gestein, die den Zufluss von Bitumen zum Bohrloch zusatzlich verbessern. Nach
einigen Wochen Einschlusszeit erfolgt die Produktionsphase durch dieselbe Bohrung. Geht
die Produktionsrate zurilick, beginnt eine neue Injektionsphase. Nachteil dieser Methode ist
der begrenzte Radius der Entélung. Um einen ausreichenden Entélungsgrad zu erreichen,
ist ein enges Bohrungsraster erforderlich.

Im Unterschied zum vertikalen Bohrverfahren werden bei der Steam-Assisted Gravity Drai-
nage (SAGD) zwei Horizontalbohrungen im vertikalen Abstand von 5 bis 10 m in den
Olsandtrager gebohrt. In die obere Bohrung wird heiBer Wasserdampf injiziert und das
sich verflissigende Bitumen kann durch die darunterliegende Bohrung produziert werden.
Andere in-situ-Methoden, wie beispielsweise die Injektion von Lésungsmitteln in das Spei-
chergestein, elektrische und elektromagnetische Verfahren, der Einsatz von Mikrowellen
oder die Verbrennung unter Zufiihrung von Sauerstoff wurden vielfach getestet. Ziel all
dieser MaBnahmen ist ebenfalls die FlieBfahigkeit des zahen Bitumens zu erhéhen und eine
héhere Olausbeute zu erzielen. Die derzeit wirtschaftlichste Methode ist jedoch weiterhin
die SAGD-Produktion. Dabei werden zur Produktion von 1 m3 Bitumen rund 2,5 bis 3 m3
Wasser benétigt, von dem 80 bis 90 % durch Recyclingverfahren wiederverwendet werden
kann. Bei der in-situ-Gewinnung variiert der Entélungsgrad je nach geologischen Verhalt-
nissen und angewendeter in-situ-Technik zwischen 25 und 75 %.

Bei der in-situ-Bitumenproduktion ist eine Vielzahl von Firmen auf insgesamt Gber 63 000 km2
Konzessionsflache tatig. Die Produktion konnte von 18 Mt Bitumen im Jahr 2001 auf etwa
31 Mt in 2007 gesteigert werden (Abb. 3.20).

Auch fir die Zukunft ist ein weiterer Ausbau der Olsandproduktion sowohl im Tagebaube-
trieb als auch bei der in-situ-Férderung vorgesehen. Insgesamt wird fiir 2017 eine Gesamt-
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forderung von 187 Mt Bitumen angestrebt. Davon sollen 102 Mt aus dem Tagebaubetrieb
und 85 Mt aus dem in-situ-Abbau stammen (ERCB, 2008). Fir diese Entwicklung werden
Investitionen von mindestens USD 93 Mrd. aufzubringen sein.

Die Aufbereitung von Erdél aus Olsanden in herkémmlichen Raffinerien ist durch den
hohen Gehalt an langkettigen Kohlenwasserstoffmolekilen und das damit einhergehende
hohe C/H-Verhaltnis unwirtschaftlich oder technisch gar nicht méglich. Daher muss Bitu-
men in speziellen Aufbereitungsanlagen verarbeitet oder vorab in ein Leichtél umgewandelt
werden. Das aus den Abscheideanlagen kommende Bitumen wird durch Pipelines zur Auf-
bereitungsanlage (Upgrader) beférdert. Um die notwendige FlieBfahigkeit in der Pipeline zu
erhalten, wird die Dichte und Viskositat des Bitumens durch Verdinnung mit Leichtdl oder
Kondensat aus anderen Quellen herabgesetzt. Dabei ist, abhéngig von der Ausgangsqualitat
des Bitumens, eine Zugabe von 17 bis 32 % Verdinnungsmittel notwendig. 2007 wurden
in Kanada pro Tag 20 300 m3 hochwertiges Leichtél flir die Bitumenaufbereitung benétigt.
Die Eigenproduktion Kanadas an derartigem Leichtdl lag mit etwa 23 500 m3/Tag nur ge-
ringfligig darltber, Tendenz fallend. Um den weiter steigenden Bedarf decken zu kénnen,
soll verstarkt Leichtdl aus den USA importiert werden. Die erforderlichen Pipelineprojekte
kdnnten zwischen 2010 und 2014 realisiert werden.

Im Upgrader erfolgt dann die Umwandlung des naturlichen Bitumens in SCO, das einem
handelstblichen Leichtdl entspricht. Dabei werden die langen Molekilketten des Bitumens
in kurze Ketten zerlegt. Das erfolgt entweder in einem Verkokungsprozess durch Entzug des
Kohlenstoffes oder durch Hydrocracking bei Zufuhr von Wasserstoff unter hohem Druck.
In einem zweiten Schritt, dem Hydrotreating, werden die entstandenen Produkte Naphtha,
Kerosin und Gaso6l chemisch stabilisiert und Verunreinigungen wie Schwefel entfernt. Auf
diese Weise fielen 2007 in Kanada allein aus der Olsandproduktion rund 1,5 Mt elementarer
Schwefel an, der zu Gips oder in der Kunstdlingerindustrie verarbeitet wurde.

Der gesamte Verarbeitungsprozess der Olsandaufbereitung ist sehr energieintensiv. Fir die
Dampferzeugung bei der in-situ-Verflissigung und beim Upgrading zu héherwertigen Koh-
lenwasserstoffen werden groBe Mengen an Erdgas verwendet. 2007 betrug der Verbrauch
an Erdgas bei der Olsandproduktion in Kanada 9,9 Mrd. m3 und wird voraussichtlich bis
2017 noch auf Gber 26 Mrd. m3/a steigen (ERCB, 2008). Zudem werden groBe Mengen an
Gasen emittiert. Im Vergleich zur Leichtélférderung wird bei der Olproduktion aus Olsand
etwa dreimal soviel CO,/m? Rohdl frei gesetzt (Flint, 2005). Die spezifischen CO,-Emissi-
onen konnten aber in den letzten Jahren trotz gestiegener Bitumenproduktion durch den
Einsatz verbesserter Technik reduziert werden. Die Gesamtemissionen kénnten allerdings
entsprechend der vorgesehenen Forderzunahme bis 2020 von derzeit rund 50 Mt CO, auf
bis zu 140 Mt CO, zunehmen. Aktuelle Berechnungen legen nahe, dass die Anlastung von
externen Kosten, beispielsweise durch CO,-Sequestrierung, die Wettbewerbsfahigkeit der
Olsandgewinnung bei einem ausreichend hohen Olpreisniveau nicht gefahrden wird (Meyer-
Renschhausen, 2007). Wahrend die Schwefeldioxidemissionen durch den Einbau von Ab-
gasentschwefelungsanlagen in den 1990er Jahren deutlich reduziert wurden, steigen sie
seither zusammen mit Stickoxiden einhergehend mit der Zunahme der Olsandproduktion
kontinuierlich an.

Generell werden bei der Olsandgewinnung groBe Mengen Wasser verbraucht. Im Tagebau-
betrieb wird Oberflachen- oder Grundwasser flir den Hydrotransport, die Extraktion des
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Bitumens und fir die Wasserdampferzeugung in den Veredelungsanlagen benétigt. Im in-
situ-Betrieb wird heiBes Wasser beziehungsweise Wasserdampf vorrangig zum Einpressen in
die Lagerstatten genutzt. Da mittlerweile groBe Teile des Wassers durch Recycling mehrfach
benutzt werden, liegt der Nettobedarf im Tagebaubetrieb bei 2,2 bis 4,4 m3 Wasser pro m3
Rohdl, im in-situ-Betrieb bei 0,2 bis 0,3 m3 Wasser pro m3 Bitumen.

Gerade der Tagebau auf Olsand verursacht einen erheblichen Landverbrauch. Auch wenn
die Unternehmen zu RekultivierungsmaBnahmen verpflichtet sind, werden die groBflachi-
gen Eingriffe in die Natur lange sichtbar bleiben. Allerdings ist auf lange Sicht zu erwar-
ten, dass durch die in-situ-Gewinnung gréBere Umweltbeeintrachtigungen hervorgerufen
werden (Meyer-Renschhausen, 2007). SchlieBlich sind wahrscheinlich nur rund 20 % der
Olsande im Tagebaubetrieb gewinnbar. Der (iberwiegende Anteil der Olsande wiirde durch
die in-situ-Férderung gewonnen, bei der Flachenbedarf durch ein engmaschiges Netz an
Infrastrukturanlagen wie Bohrungen, Zufahrtswege, Pumpstationen und Pipelinetrassen
besteht. Verglichen mit dem Tagebau, fallen dabei geringere Kosten fiir Rekultivierungs-
maBnahmen an. Diesem Vorteil des in-situ-Verfahrens steht aus wirtschaftlicher Sicht der
hoéhere Entdlungsgrad beim Tagebau gegeniber.

Insbesondere der steigende Olpreis der vergangenen Jahre hat neben der Erdélproduktion
aus Olsanden in der kanadischen Provinz Alberta einige aktuelle Entwicklungen stimuliert.
Seit einigen Jahren wird auch in der 8stlich angrenzenden Provinz Saskatchewan verstarkt
Exploration auf Olsande betrieben. Allerdings werden die geplanten Projekte und die damit
verbundenen optimistischen Férdersteigerungen in Kanada bis 2020 und dariber hinaus
nach dem Olpreisverfall seit Mitte 2008 deutlich nach unten korrigiert werden miissen. Einige
Firmen haben ihre Projekte bereits verschoben oder gestrichen. Dabei muss die kanadi-
sche Olsandindustrie mit unterschiedlichen Problemen wie den weiterhin hohen Kosten fiir
Personal und Material, geringeren Erlésen durch den niedrigen Olpreis, der Kreditkrise und
dem wachsenden Widerstand in der Bevélkerung fertig werden. Die Canadian Association of
Petroleum Producers (CAPP) (Hyun, 2008 und CAPP, 2008) revidierte kirzlich die Foérderpro-
gnose fiir 2015, wonach die Jahresférderung auf Grund dieser Entwicklungen wahrscheinlich
nur bei 138 Mt pro Jahr liegen wird, statt der noch im letzten Jahr prognostizierten 163 Mt.
Andere Staaten wie Russland oder die USA sind Uber Pilotprojekte bisher nicht hinausge-
kommen. Aufgrund der hohen Energiepreise im Jahr 2008 hatte sich die italienische Firma
ENI in der Republik Kongo Explorationsrechte fiir Olsande gesichert, wobei bislang weder
die Arbeitsverpflichtungen noch die momentanen Aktivitaten bekannt sind.

3.3.2 Schwerstol

Schwerstél ist mit einer Dichte von >1,0 g/cm3 dem Bitumen der Olsande &hnlich, seine
Viskositat ist mit weniger als 10 000 Pa-s geringer. Somit ist Schwerstdl in der Lagerstatte
flieBféhiger als das Bitumen der Olsande. Der Schwefelgehalt liegt im Durchschnitt bei 5 %,
Nickel- und Vanadiumgehalte bei 130 ppm bzw. bis tiber 700 ppm. Schwerstéllagerstat-
ten sind regional weit verbreitet und bisher aus mindestens 18 Landern der Welt aus uber
160 Feldern bekannt (Abb. 3.19). Das Gesamtpotenzial der Schwerstdle in-place liegt laut
WEC (2007) bei rund 246 Gt, wovon etwa 47,9 Gt als Ressourcen und 6,6 Gt als Reserven
gefuhrt werden (Tab. A 3-21). Rund 0,58 Gt Schwerstdl wurden bislang geférdert. Venezuela
liegt dabei mit jeweils um die 97 % sowohl bei den Ressourcen als auch bei den Reserven
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EOR - wie viel Erddl einer Lagerstatte ist wirklich gewinnbar?

Im weltweiten Durchschnitt werden aus einer Erddéllagerstatte nur etwa 35 % des darin befind-
lichen Erdols geférdert. Dieser sogenannte Entdlungs- oder Ausbeutegrad einer Lagerstatte
unterscheidet sich regional erheblich. Der mittlere Entélungsgrad von Lagerstatten in Venezuela
betragt derzeit nur rund 23 % und erreicht damit das Niveau US-amerikanischer Lagerstatten
des Jahres 1979. Die USA hingegen erhéhten den Ausbeutegrad bis heute auf durchschnittlich
39 %. Lagerstatten in der Nordseeregion stehen gegenwartig mit etwa 46 % an der Weltspit-
ze. Das Erddlfeld Statfjord in der Nordsee hat mit 66 % den weltweit héchsten Ausbeutegrad
erreicht.

Bei der Produktion gelangt ein Teil des Erddls durch den natilrlichen Lagerstattendruck durch
die Férderbohrung an die Erdoberflache. Dieser Vorgang wird als primare Férderung bezeichnet.
Werden zusatzliche MaBnahmen ergriffen, spricht man entweder von sekundaren oder tertidaren
Férdertechniken (Enhanced Oil Recovery, EOR). Zu den sekundaren Verfahren zahlt vor allem
das Einpressen von Formations- oder Seewasser und Gas direkt unterhalb oder in die Lager-
statte, um den Lagerstattendruck zu erhalten.

Bei tertidaren Férdermethoden wird durch physikalische, chemische oder biologische MaBnahmen
in der Lagerstatte das verbliebene Restdl flieBfahiger und damit férderbar gemacht. Gangige
Verfahren sind thermische MaBnahmen wie die Injektion von Wasserdampf oder heiBem Wasser
und in-situ-Verbrennung, Gasinjektionen, mikrobiologische Veranderungen der Erddlzusam-
mensetzung in der Lagerstatte und chemische Zusatze von Polymeren und Tensiden. Unter
den EOR-Verfahren dominieren derzeit die thermischen Methoden, auf die 69 % des mit EOR
geférderten Erddls entfallen. Mit einem Anteil von etwa 30 % folgen Verfahren mittels Gasin-
jektion. Welches tertiare Verfahren angewandt wird, hangt vor allem von der Beschaffenheit
des Erddls und den Lagerstattenbedingungen ab. Auch ist die Kombination verschiedener Me-
thoden durchaus Ublich. Da tertiare Verfahren teuer sind, lohnt sich ihre Anwendung nur, wenn
die zusatzlichen Forderkosten durch eine héhere Foérderrate oder einen entsprechend hohen
Erddlpreis aufgefangen werden kénnen. Weltweit werden zwischen 3 und 4 % der gesamten
Erdolférderung durch tertiare Forderverfahren realisiert.

Primére Sekundare
Farderphase Forderphase

natiirlicher Gas- und
Lagerstattendruck Wassereinpressung

Tertidre
Forderphase

Einpressung
physikalischer,
chemischer Zusatzstoffe
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vorn. Zur kumulativen Weltgesamtforderung tragt Venezuela zu 35 % bei, gefolgt von
GroBbritannien mit 28 % und Aserbaidschan mit 21 %.

Der Anstieg der Rohdlpreise seit 2000 hat erhdhte Investitionen im Schwerstélbereich aus-
geldst und in Folge zu erheblichen Produktionssteigerungen geflihrt. Obwohl das hochviskose
Ol schwieriger zu férdern, zu transportieren und aufzubereiten ist als konventionelles Ol, ist
das Produktionsniveau von etwa 20 Mt im Jahr 2001 auf 93 Mt im Jahr 2005 angestiegen.
Dies entspricht einem Anteil von rund 2 % der Welt-Erddlproduktion. Ein Problem bei Vor-
ratsabschatzungen von Schwerstél besteht in der Schwierigkeit der Abgrenzung zu Schwerdl.
Die in Tabelle A 3-22 gemachten Angaben zu Schwerstél kdnnen auch Anteile von Schwerdl
in unbekannter H6he enthalten.

In Israel, im Gebiet des Toten Meeres, im Iran, Irak, Agypten, Mexiko und Polen existieren
relativ kleine und wirtschaftlich unbedeutende Schwerstélvorkommen. Die Vorkommen in
Italien, insbesondere die im Caltanisetta-Becken Siziliens, zéhlen aber neben denen in der
britischen Nordsee zu den bedeutendsten Vorkommen in Europa. An zweiter Stelle weltweit
mit Reserven von etwa 119 Mt liegen die im Bohai-Golf-Becken, Huabei-Becken und Tarim-
Becken gelegenen Schwerstdéllagerstatten Chinas. Das bereits 1904 entdeckte Vorkommen
in Aserbaidschan liegt mit Reserven von 20 Mt an dritter Stelle.

Die groBten der bisher weltweit entdeckten Schwerstélvorkommen befinden sich im soge-
nannten Orinoco-Gurtel in Venezuela mit 46,8 Gt Erddlressourcen und 6,4 Gt verbleibenden
Reserven (Abb. 3.21). 2005 betrug hier die Jahresproduktion des aufbereiteten Schwerst-
Ols etwa 33 Mt und damit 20 % der Gesamterddlproduktion Venezuelas, dem drittgroBten
Rohdlexporteur der Welt. Der Orinoco-Giurtel stellt den Sidrand des Ostvenezuela- oder
Maturin-Beckens dar und erstreckt sich bei einer Breite von 50 bis 100 km rund 700 km in
Ost-West-Richtung (Abb. 3.21). Die Lagerstatten sind vorwiegend an miozane Sandsteine in
Teufen von 500 bis 1000 m gebunden, die der Kreide, dem Paldozoikum und dem prakam-
brischen Kristallin des Guyana-Schildes aufliegen. Nach Norden hin, zum Beckentieferen,
gehen die Schwerstdle sukzessive in Leichtdle Gber. Das Erddl stammt hauptséchlich aus
kretazischen und oligozanen bis miozanen Muttergesteinen. Vom Ort der Erddlbildung bis
in die heutigen Lagerstatten hat das Schwerstdl Migrationswege zwischen 100 und 150 km
zuruckgelegt. Wahrend der Migration wurde das ursprunglich leichtere Erddl zu Schwer- und
Schwerstdl biodegradiert (Abschnitt 3.3.1).

Die Forderung von Schwerstol wird grundsatzlich mit den gleichen in-situ-Férderverfahren
wie bei der Olsandproduktion durchgefiihrt. Die Injektion von Wasserdampf in vertikale
Bohrungen, aber auch das SAGD-Verfahren (Abschnitt 3.3.1) haben sich auch wegen der
guten Entdélung der Lagerstatten mittlerweile durchgesetzt. Auch bei der Férderung von
Schwerstélen wird stéandig nach Verfahren gesucht, die noch energieeffizienter sind. So
werden Verfahren der sogenannten Kalten Produktion getestet, bei denen Uber Horizon-
talbohrungen eine groBe Strecke des verdlten Horizontes aufgeschlossen wird. So wird
versucht, Sand und Ol auch unter Einbringung von Lésungsmitteln direkt in die Lagerstatte
gleichzeitig zu fordern. In Testbohrungen wurden mit dieser Methode Férderleistungen von
130 bis maximal 400 t/Tag erreicht mit Entélungsgraden von bis zu 20 %.

Derzeit sind im Orinoco-Girtel vier GroBprojekte in Betrieb (Tab. 3.4). Die Aufbereitung
des Schwerstdls zu SCO erfolgt erst kurz vor dem Export, da Venezuela eine begrenzte
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Verfugbarkeit an Leichtél zum Verdiinnen des Schwerstdls hat. Daher befinden sich die Auf-
bereitungsanlagen an der Nordost-Kliste Venezuelas (Abb. 3.21). Die Umwandlungseffizienz
vom Schwerstél zum synthetischen Ol variiert von 87 % bis 95 %.

Boyaca Ayacucho

Abbildung 3.21: Aufteilung des Orinoco-Schwerstdl-Glrtels in GroBprojekte (schraffiert),
Quelle: PDVSA.

Tabelle 3.4: Schwerstdlprojekte im Orinoco-Gurtel, Venezuela (US DOE, 2006).

- Junin Boyaca Ayacucho Carabobo
Projektname (Petrozuata) (Sincor) (Hamaca) (Cerro Negro)
Region Zuata Zuata Hamaca Cerro Negro

- Total, ConocoPhillips, :
Firma Congcg)\fgxllps, StatoiIHSydro, Chevron'léexaco, EXXOBDPQ/OS'ZKI' BP,

PDVSA PDVSA

Inbetriebnahme 1998 2000 2001 1999
Inbetriebnahme 2001 2002 2004 2001
Aufbereitungsanlage
Schwerstdlproduktion 7 11,6 11,6 7
(Mt/a)
Dichte Schwerstol (°API) 9,3 8,0 - 8,5 8,7 8,5
SCO-Produktion (Mt/a) 6 10,5 11 6,1
Dichte SCO (°API) 19 - 25 32 26 16
Schwefel (Gew. %) 2,5 0,2 1,2 3,3

Im Orinoco-Gurtel wurden 2005 etwa 42 Mt Schwerstdl gefordert und zu 34 Mt synthe-
tischem Ol und 5 Mt Orimulsion® verarbeitet. Um die vorgegebenen Férderquoten der
OPEC einzuhalten, wurde die Schwerstélféorderung seit Anfang 2007 um rund 17 500 t/
Tag (6,3 Mt/a) reduziert. Orimulsion® ist ein markenrechtlich geschiitztes Spezialprodukt
der venezolanischen Erdélindustrie, hergestellt aus rund 70 % Schwerstdl, 30 % Wasser
und 1 % chemischen Weichmachern. Es ist diinnflissig, leicht zu transportieren und kann
in Kraftwerken verbrannt werden. Hauptabnehmerlander flir Orimulsion® waren bisher
Japan, Italien, Déanemark und Kanada. Um die Belieferung zweier Kraftwerke in China mit
Orimulsion® zu sichern, grindete die Chinese National Petroleum Company (CNPC) mit
der PDVSA ein Joint Venture. Mit einer Investition von USD 330 Mio. wurde 2006 so das
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Sinovensa-Projekt vorangetrieben. Ende 2006 stellte PDVSA die Produktion von Orimulsion®
ein, da die Direktvermarktung des Schwerstdls als SCO profitabler war. Venezuela betrachtet
Orimulsion® als Reserve fir die Zukunft, deshalb werden die Patentrechte zur Herstellung
des Brennstoffes nicht verauBert.

3.3.3 Olschiefer - das Erdol, das noch keines ist

Olschiefer ist ein unreifes Erdélmuttergestein mit hohem Anteil an organischem Material,
das noch nicht die geologischen Bedingungen durchlaufen hat, um daraus unter natirlichen
Bedingungen Erddl zu bilden. Olschiefer kénnen ihren Ursprung in einem breit gefécher-
ten Spektrum von Ablagerungsraumen haben. Dazu gehdren siiB- bis salzwasserfiihrende
Teiche, Seen und Simpfe wie auch das flach marine Milieu im subtidalen Schelfbereich.
Lithologisch bestehen Olschiefer vorwiegend aus oft kalkhaltigen Tonsteinen und kdnnen
erdgeschichtliche Alter vom Kambrium bis ins Tertiar haben. Das organische Material in
Olschiefern, so genanntes Kerogen, setzt sich hauptséchlich zusammen aus Kohlenstoff,
Wasserstoff und Sauerstoff mit geringen Gehalten an Schwefel und Stickstoff. Durch ther-
mische Behandlung des Olschiefers kann sogenanntes Schiefer- oder Schwelél gewonnen
werden. Dieses aus Olschiefer gewonnene Ol unterscheidet sich von natirlichem Erdél durch
den hoéheren Gehalt an Sauerstoffverbindungen.

Die Gewinnung von Olschiefer kann bei geringer Uberdeckung von 30 bis 40 m im Ta-
gebau erfolgen. Dabei ist eine Mindestmachtigkeit der Olschieferschicht von 3 m und ein
Abraum-Olschiefer-Verhéltnis von kleiner 5:1 sinnvoll. In Bereichen mit méchtigerer Uber-
deckung, wie in den Lagerstatten in Estland, wird der Olschiefer im Tief- oder Untertage-
abbau gefdrdert. Das dlschieferhaltige Gestein wird gesprengt, abgetragen und in einem
Steinbrecher zerkleinert (Vaher, 1998). Das Material kann unterschiedlich weiterverarbeitet
werden. Entweder wird es, wie in Estland, zur Stromerzeugung direkt verbrannt oder es
werden durch Verkokung oder Verschwelung héherwertige Kohlenwasserstoffe gewonnen
wie beispielsweise in Schwelreaktoren, so genannten Retorten, mit nachgeschalteten Des-
tillationsanlagen (z. B. Lurgi-Ruhrgasverfahren). Bei der in-situ-Methode wird Olschiefer in
der Lagerstatte verschwelt ohne ihn abzubauen. Durch Bohrungen wird dem entziindeten
Olschiefer Sauerstoff zugefiihrt und die entstehenden Schwelgase weiterverarbeitet. Ins-
besondere tief liegende Olschiefervorkommen wie die Devonian Black Shales im Osten der
USA kdnnen nur im in-situ-Verfahren genutzt werden. In den USA laufen aktuell Versuche
zur in-situ-Verschwelung mit elektrischer Aufheizung des Gesteins.

Um Rohél aus Olschiefer zu gewinnen, muss der Prozess der Olentstehung, der unter na-
tdrlichen Bedingungen mehrere Millionen Jahre dauert und eine Erhéhung der Tempera-
turbedingungen voraussetzt, durch einen kinstlichen Prozess beschleunigt werden. Dazu
wird der Olschiefer zur Verschwelung auf 300 bis 500 °C erhitzt und anschlieBend auf
unter 50 °C abgekuhlt. Das Kerogen wird dabei in ein Gasgemisch umgewandelt, aus dem
bei der Abkihlung das sogenannte Schweldl kondensiert. Flr eine technisch sinnvolle und
wirtschaftliche Nutzung von Olschiefer ist ein Mindestgehalt von rund 4 % Ol erforderlich.
Das entspricht, bezogen auf den wasserfreien Olschiefer, einem oberen Heizwert von etwa
3300 kJ/kg. Der Olgehalt von Olschiefer wird im LabormaBstab nach dem standardisierten
Schwelverfahren von Fischer-Schrader (Fischer Assay) bestimmt, das zuverlassige Daten
Uber die technologische Qualitat liefert.
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Neben der Nutzung als Energietrager, dient das Schweldl auch als Rohstoff flir die Herstellung
verschiedener Produkte der chemischen Industrie. Andere Nebenprodukte sind Koks, Pech,
Asphalt, Ammoniak, Schwefel und in einigen Fallen Metalle wie Gold, Vanadium und Uran.

Das weltweite Gesamtpotenzial von Olschiefer in-place wird derzeit auf 413 Gt Schie-
ferél geschéatzt. Olschiefervorkommen sind bisher in knapp 40 Ldndern der Welt bekannt
(Abb. 3.22). Den GroBteil der Olschiefermengen in-place decken die USA mit 73 % ab,
gefolgt von Russland mit knapp 10 % sowie der Republik Kongo, Brasilien und Italien mit
zusammen 9 % (Abb. 3.23). Die gréBten Olschieferlagerstatten befinden sich in den USA,
Russland, Australien, Brasilien, Israel, Jordanien, Marokko und Thailand. Noch fehlen bei
vielen Olschiefervorkommen wichtige Parameter zur Abschitzung des enthaltenen Rohél-
potenzials, so dass weltweite Angaben zu gewinnbaren Schiefer6lmengen mit groBen Un-
sicherheiten behaftet sind.

usa
grifBite Vorkommen
weltweit

Jordanien

Brasilien

W o
.': '!‘
g@f‘ = . Olschiefer-Vorkommen

Abbildung 3.22: Regionale Verteilung der Olschiefervorkommen weltweit mit Angaben zu Reserven,
Ressourcen und Produktion.

Da die Olproduktion aus Olschiefern bislang nicht wirtschaftlich ist, werden die theoretisch
gewinnbaren Olmengen der bisher bekannten Olschiefervorkommen als gewinnbare Res-
sourcen ausgewiesen. Lander mit den groBten bekannten gewinnbaren Ressourcen sind
neben den USA Australien, Brasilien, China, Estland, Israel, Jordanien, Marokko und Thai-
land (Tab. A 3-23). Trotz der groBen in-place Mengen an Olschiefer in den GUS-Staaten
sind hier Angaben zu produzierbaren Olmengen nicht bekannt. Allein in den USA lieBen sich
moglicherweise mehr als 100 000 Mt Schieferdl destillieren. Obwohl die Angaben auch hier
sehr unsicher sind, werden die weltweit gewinnbaren Ressourcen an Schieferdl von rund
120 000 Mt als konservativ angesehen, da fir viele Lander bislang keine Angaben verfligbar
sind (Altun, 2006).
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Abbildung 3.23: In-place Schieferdlressourcen (insgesamt 413 Gt) nach Landern (%).

Unter den nicht-konventionellen Erdélen ist der Olschiefer der Energierohstoff, der den
hochsten Energie-Input erfordert, um daraus flissige Energie herzustellen. Eine kosten- und
energieeffiziente Produktionsmethode der Olschiefernutzung ist fiir die nahe Zukunft nicht
in Sicht. Bisher standen die leichte Verfligbarkeit und der glinstige Preis von konventionel-
lem Erdél dem Ausbau der Olschieferindustrie entgegen. Allerdings riickt bei steigenden
Weltmarktpreisen flr Erddl flir einige wenige geologisch und logistisch glinstig gelegene
Olschiefervorkommen eine Wirtschaftlichkeit des Abbaus naher. Aber auch Ldnder mit ge-
ringen Vorkommen an konventionellem Erdél und Erdgas, die bedeutende Olschieferlager-
statten besitzen, sind an einer Olproduktion aus Olschiefer interessiert, um langfristig ihre
Energieimporte zu reduzieren. Insgesamt flhrte diese Entwicklung in den vergangenen
Jahren zu Neueinschatzungen von Olschieferressourcen, der Entwicklung von verbesserten
Aufarbeitungstechnologien und neuen Pilotvorhaben. Nur aus wenigen Lagerstatten wurde
bislang Olschiefer produziert. Diese liegen in Estland, China, Brasilien, Deutschland und
Israel. Lediglich in den drei erstgenannten Landern wurde in den letzten Jahren Ol aus Ol-
schiefer extrahiert. Insgesamt wurden 2005 weltweit etwa 684 000 t Rohdl hergestellt, von
denen Estland mit 345 000 t gut die Halfte produziert hat, gefolgt von China mit 180 000 t
und Brasilien mit 159 000 t.

Zum Stand der Entwicklung der letzten Jahre in ausgewahlten Landern ergibt sich das fol-
gende Bild:

Estlands Energie-Infrastruktur ist seit langem auf die Nutzung von Olschiefer ausgerich-
tet. Uber 90 % der in Estland produzierten Elektrizitat basieren auf Olschiefer und machen
das Land zum Nettoexporteur fir Elektrizitit. Die reine Olschieferproduktion betrug 2005
insgesamt 14,6 Mt. Bis 2007 wurde sie auf 16,3 Mt gesteigert. Rund 75 % des Olschiefers
werden ohne weitere Aufbereitung direkt zur Energiegewinnung verbrannt, der Rest dient
zur Herstellung von Schweldl. Nachteilig ist, dass diese Form der Energieerzeugung erheblich
zur Luft- und Wasserverschmutzung beitragen kann.

In Russland forderte bis 2005 die Leningradslanets Oil Shale Mining Company etwa 1,12 Mt
Olschiefer pro Jahr. Der Schiefer wurde an die Baltic Power Station in Estland geliefert und
der damit erzeugte Strom ins Energieversorgungssystem von Russland eingespeist. Die
Produktion wurde 2005 aus Kostengriinden eingestellt.
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In China betrieb die Fushun Qil Shale Retorting Anlage der Fushun Mining Group Company
im Jahr 2005 etwa 120 Retorten mit einer Kapazitat von 100 t Olschiefer pro Tag/Retorte
und produzierte im gleichen Jahr 180 000 t Schieferdl. Die Produktion in China konnte 2006
auf 240 000 t und 2007 auf 300 000 t Schwel6l ausgeweitet werden.

Brasilien konnte die Produktion an Schweldl 2007 auf 246 000 t ausweiten. Der groBte
Teil des Olschiefers Brasiliens gehért der permischen Irati-Formation an, die in den Provin-
zen Sdo Paulo, Parand, Santa Catarina, Rio Grande do Sul, Mato Grosso do Sul und Goias
vorkommt.

In Jordanien prift Petrobras in Zusammenarbeit mit dem dortigen Energieministerium seit
2007 die wirtschaftliche Durchfiihrbarkeit der Olgewinnung aus dem Olschiefer des Attarat-
Umm-Ghudran-Vorkommens. Die Royal Dutch Shell Oil Company ist an der Exploration und
Exploitation der Olschiefer Jordaniens stark interessiert.

Bestrebungen in Australien, eine Olschiefer-Pilotanlage mit einer Kapazitét von 400 000 t/a
in der Whitsunday Region, Nordost-Australien bei der Lagerstatte McFarlane zu installieren,
sind durch die Regierung gestoppt worden. Geplante Forderungen sind bis Mitte 2010 aus-
gesetzt worden, bis sichergestellt werden kann, dass die Gewinnung und Weiterverarbei-
tung des Olschiefers sich nicht schadlich auf die Umwelt, insbesondere auf das nur 15 km
entfernte Great Barrier Reef, auswirkt. Die australische Regierung wird dann Uberprifen,
inwieweit weiterhin in die Gewinnung von Schieferdl investiert werden kann.

Das Stuart-Oil-Shale-Projekt in Gladstone, Australien, produzierte von 2000 bis 2004 etwa
220000 t Ol aus Olschiefer. Das Pilotprojekt testete die Produktion von Schweldl mit der
sogenannten Alberta-Taciuk-Prozessor (ATP)-Retortentechnologie. Mitte 2004 wurde die
Anlage aus wirtschaftlichen Grinden und wegen starker Emissionen von Treibhausgasen
und toxischen Stoffen geschlossen.

In den USA laufen einige Versuchsanlagen zur Verbesserung der Foérder- und Aufberei-
tungstechnik der Olproduktion aus Olschiefer. Diese haben einen AusstoB an Rohél zwischen
30000 und 80 000 t/a. 2007 postulierte Shell eine wirtschaftliche Produktion mit seiner
neuen in-situ-Technik ab einem Rohdlpreis von USD 25 bis USD 30/b mit einem Entélungs-
grad von etwa 70 %. Laut dem U.S. Department of Energy (U.S. DOE, 2004) kdnnten die
USA 2020 in der Lage sein, etwa 120 Mt und 2030 175 Mt Schwelél pro Jahr aus Olschiefer
zu produzieren.
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4 Erdgas

4.1 Vom Erdgasvorkommen bis zur Verwendung

Erdgas ist ein in der Erdkruste vorkommendes Gasgemisch. Neben Methan als Hauptkompo-
nente von Erdgas kdnnen weitere Bestandteile wie Ethan und Propan sowie nichtbrennbare
Gase wie Stickstoff, Kohlendioxid, Schwefelwasserstoff und Helium enthalten sein. Erdgas
kommt in groBem Umfang in natlrlichen unterirdischen Lagerstatten vor. Diese Lagerstatten
kédnnen angebohrt und das Erdgas daraus geférdert werden. Das Gas erreicht den Endver-
braucher auf dem Land uUber aufwandige Pipeline-Systeme oder wird Uber den Seeweg in
Spezialtankern verschifft.

Erdgas kann gemeinsam mit Erddl als sogenanntes Erddlgas entstehen oder aus Kohlen
gebildet werden. Die Bildung von Methan durch Mikroben im Gestein ist ebenso ein wichti-
ger Prozess. Wie Erddl migriert Erdgas in der Erdkruste und kann so in Fangstrukturen aus
pordsen Gesteinen gelangen, die durch undurchlassige Schichten abgedeckt werden. In den
meisten Sedimentbecken der Erde existieren neben derartigen reinen Erdgaslagerstatten
auch Lagerstatten, in denen Erddl und Erdgas gemeinsam vorkommen.

Je nach Gehalt an Schwefelwasserstoff (H,S) unterscheidet man Sauergas (lUber 1 Vol.-%
H.S), Armgas (unter 1 Vol.-% H,S) und SuBgas (kein H,S und unter 2 Vol.-% Kohlendioxid).
Sogenanntes ,nasses" Erdgas, auch als Reichgas bezeichnet, kommt in vielen Lagerstatten
zusammen mit Erdol vor. Da es mehr Anteile an gréBeren Kohlenwasserstoffmolekilen als
Methan enthalt, kondensieren bei Abklihlung fliissige Kohlenwasserstoffgemische, soge-
nanntes Flissiggas, Kondensat oder Gasbenzin aus. Erdgas bezeichnet man als ,trocken®,
wenn es ohne die Abscheidung von sogenanntem Kondensat abgekihlt werden kann.

Das aus der Lagerstatte geférderte Rohgas wird bereits auf dem Erdgasfeld aufbereitet. Bei
SliBgas, das den Hauptanteil der Weltférderung ausmacht, trennt man vorwiegend Wasser,
teilweise auch hdéhere Kohlenwasserstoffe ab. Bei saurem Erdgas werden Schwefelverbin-
dungen in einem aufwandigen Reinigungsprozess, dem sogenannten Gaswaschverfahren,
entfernt. Einige Rohgastypen erfordern auch die Abtrennung von Kohlendioxid und Stick-
stoff.

Erdgas wird auf den Kontinenten in der Regel unterirdisch durch Pipelines mit bis zu 1,4 m
Durchmesser transportiert. Um eine hdhere Leitungseffizienz zu erhalten, erfolgt der Erd-
gastransport bei bis zu 84 bar Druck. Hierdurch wird das Gasvolumen vermindert. Um einem
Druckabfall Giber einen langen Pipelineweg entgegenzuwirken, ist in Abstanden zwischen 100
und 400 km eine Erdgas-Verdichtung erforderlich. Die Transportentfernungen fir Erdgas
kdnnen zum Teil erheblich sein. Auf der Strecke von Westsibirien nach Westeuropa legt das
Erdgas in Pipelines etwa 6000 km zurlck.

Erdgas kann auch in verflissigter Form transportiert werden. So genanntes Liquefied Natural
Gas (LNG) ist verflussigtes Erdgas, das Uberwiegend aus Methan und Ethan besteht und flir
Transportzwecke durch Abkihlung auf -164 °C unter atmospharischem Druck verflissigt
wird. Dadurch reduziert sich das urspriingliche Volumen des Erdgases auf ein Sechshun-
dertstel. Zur so genannten LNG-Kette gehéren Anlagen zur Abscheidung von héheren Koh-
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lenwasserstoffen sowie zur Kithlung und Verflissigung des Gases. Weil verfliissigtes Erdgas
in speziellen LNG-Tankschiffen drucklos transportiert wird, werden im weiteren Verlauf der
LNG-Kette Verlade- und Anlandeterminals benétigt. Den Abschluss der LNG-Kette bilden
Anlagen zur Verdampfung des verflissigten Erdgases, um es wieder in ein Pipelinenetz
einzuspeisen. Da Erdgasproduktion, -aufbereitung und -ferntransport weitgehend konti-
nuierlich erfolgen, der Verbrauch aber - bedingt durch den variablen Heizbedarf - jahres-
zeitlich schwankt, wird Erdgas in den Sommermonaten in unterirdischen Erdgasspeichern
zwischengespeichert und in der Winterperiode enthommen.

Erdgas aus Erdspalten und natirlichen Austritten ist seit Jahrtausenden bekannt; bren-
nendes Erdgas diente in alterer Zeit als ,ewige Flamme" kultischen Zwecken. Die friiheste
wirtschaftliche Nutzung ist aus dem China des 3. Jahrhundert n. Chr. beschrieben. Allerdings
setzte eine intensivere wirtschaftliche Verwendung erst Anfang des vorigen Jahrhunderts in
Nordamerika ein. In den 1930er Jahren kamen Polen, Rumanien und der Sidwesten der So-
wjetunion hinzu, doch blieb der Verbrauch dieser Lander bis in die 1950er Jahre im Vergleich
zu den USA gering. Mit Installation der groBen Fernleitungen und LNG-Ketten in den 1960er
und 1970er Jahren ist der Erdgasverbrauch vor allem in Westeuropa deutlich gestiegen. Bis
in die 1970er Jahre war Erdgas in vielen Landern ein Nebenprodukt der in erster Linie auf
Erdél ausgerichteten Exploration. Die im Vergleich zum Erddl um ein Vielfaches hdheren
Transportkosten und das weltweit reiche Angebot an anderen fossilen Energierohstoffen
machen eine gezielte Exploration auf Erdgas nur in solchen Gebieten wirtschaftlich sinnvoll,
die verbrauchernahe liegen, bereits an Markte angeschlossen sind oder Uber keine anderen
eigenen Energierohstoffvorkommen verfligen. In den letzten Jahrzehnten erlangten auch
Umwelt- und Energieeffizienzgesichtspunkte bei Explorationsentscheidungen zu Gunsten
von Erdgas ein starkeres Gewicht.

Erdgas wird Uberwiegend als energiereicher Brennstoff flir Haushalte, Gewerbebetriebe,
Kraftwerke und Industrie verwendet. In geringerem Umfang wird Erdgas auch als Grundstoff
in der chemischen Industrie sowie in Verbrennungsmotoren eingesetzt. Ende 2008 waren in
Deutschland rund 80 000 erdgasbetriebene Fahrzeuge in Betrieb. Aufgrund seiner chemi-
schen Zusammensetzung weist Erdgas im Vergleich zu fossilen Energietragern bezogen auf
den Energieinhalt den geringsten Kohlenstoffanteil auf. Dadurch werden bei der Verbrennung
von Erdgas in modernen Anlagen 20 bis 30 % weniger Kohlendioxid (CO,) freigesetzt als bei
gleichem Energiegewinn mit Erd6l und sogar 40 bis 50 % weniger als bei Kohle.

4.2 Konventionelles Erdgas

4.2.1 Gesamtpotenzial und regionale Verteilung von Erdgas

Diverse Abschatzungen des weltweiten Gesamtpotenzials flr Erdgas der vergangenen zehn
Jahre liegen zwischen 300 und 600 Bill. m3. Anders als bei Erddl scheinen diese Abschat-
zungen noch kontinuierlich anzusteigen (Abb. 4.1). Seit 2001 erfolgten nur wenige Neube-
wertungen des Gesamtpotenzials (Tab. A 4-1), die jedoch alle tGber 400 Bill. m3 liegen. Die
Unterschiede dieser Bewertungen resultieren hauptsachlich aus Differenzen in der Bewertung
von Erdgasressourcen.
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Abbildung 4.1: Entwicklung der Schatzungen des Gesamtpotenzials von konventionellem Erd-
gas, der kumulierten Férderung und der Reserven von 1955 bis 2007 (Daten fir
nummerierte Referenzen siehe Tab. A 4-1).

Das von der BGR ermittelte weltweite Gesamtpotenzial von konventionellem Erdgas betragt
etwa 509 Bill. m3. Dies entspricht etwa 460 Gtoe und liegt damit um gut 13 % {ber dem
Gesamtpotenzial an konventionellem Erdol. Basierend auf aktuellen Studien des USGS
(USGS, 2006, 2008) zu den Erdgasressourcen in der Arktis, wurden die Einschatzungen
der BGR im Vergleich zu friheren Studien deutlich angehoben.

Ende 2007 betrug die kumulierte kommerzielle Férderung von konventionellem Erdgas welt-
weit fast 87 Bill. m3. Die Reserven beliefen sich auf etwa 183 Bill. m3 und die Ressourcen
auf etwa 239 Bill. m3, so dass inzwischen gut 32 % der bis jetzt nachgewiesenen Reserven
beziehungsweise gut 17 % des nach unserer derzeitigen Einschatzung zu erwartenden glo-
balen Gesamtpotenzials an konventionellem Erdgas verbraucht sind. Abgefackeltes Erdgas
ist dabei nicht bertcksichtigt.

In der regionalen Betrachtung verfligt die GUS (insbesondere Russland) Uber das bedeu-
tendste Erdgaspotenzial weltweit, gefolgt von der Region Naher Osten (Abb. 4.2). Obwohl
Nordamerika ein hohes Gesamtpotenzial aufweist, ist das verbleibende Potenzial dort gerin-
ger einzuschatzen, da in den USA bis heute bereits etwa die Halfte des gesamten Erdgases
geférdert wurde. Der Anteil Europas am Welt-Erdgaspotenzial ist mit knapp 5 % eher gering.
Betrachtet man hingegen die Erdgasmarkte, so verfliigt der europadische Markt insbesondere
dank der Lieferungen aus Russland Uber gut 47 % des globalen Gesamtpotenzials. Rechnet
man den Nahen Osten als potenzielles Liefergebiet hinzu, ergibt sich flir Europa sogar ein
zuganglicher Anteil von Uber 77 % am Welt-Gesamtpotenzial flir konventionelles Erdgas.
Damit verfugt der Europdische Erdgasmarkt grundsatzlich Gber eine glnstigere Versor-
gungssituation im Vergleich zu anderen Markten.
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Abbildung 4.2: Gesamtpotenzial konventionelles Erdgas 2007 (insgesamt 509 Bill. m3): Regio-
nale Verteilung.

Daten zum Gesamtpotenzial der Lander, Regionen und wirtschaftspolitischen Gruppen ent-
halten die Tabellen A 4-2 bis A 4-4 im Anhang. Ein Uberblick tiber das Gesamtpotenzial der
wichtigsten Lander weist die drei flhrenden Lander Russland, Iran und Katar mit einem
Anteil von zusammen Uber 52 % aus (Abb. 4.3). Die ersten zehn Lander verfiigen danach
Uber 73 % des Gesamtpotenzials. Im Vergleich zur BGR-Energiestudie 2003 (Stand Ende
2001) ergeben sich flir das Gesamtpotenzial von Erdgas deutliche Zuwachse, insbesondere
fur die GUS mit 29,8 Bill. m3, fir Nordamerika mit 13,1 Bill. m3, fir den Nahen Osten mit
6,2 Bill. m3, flr Austral-Asien mit 4,8 Bill. m3 und flr Afrika mit 3,6 Bill. m3.
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Abbildung 4.3: Gesamtpotenzial konventionelles Erdgas 2007: Die 20 wichtigsten Lander geord-
net nach verbleibendem Potenzial (OPEC-Lander in blauer Schrift).
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Das weltweit verbleibende Potenzial liegt bei rund 422 Bill. m3. Damit Ubersteigt es in Bezug
auf den Energieinhalt das verbleibende Energiepotenzial an konventionellem Erdél um gut
50 %. Nach Landern ergibt sich flir das verbleibende Potenzial eine dhnliche Konzentration
wie beim Gesamtpotenzial (Tab. A 4-5). Auf die sieben flihrenden Lander entfallen mehr als
zwei Drittel des weltweit verbleibenden Potenzials. Diese Lander werden bei der kinftigen
Versorgung mit Erdgas eine entscheidende Rolle spielen.

4.2.2 Erdgasreserven

Nach Ivanhoe und Leckie (1993) sind weltweit etwa 26 600 Erdgasfelder bekannt. Besondere
Bedeutung flr die Sicherung der Erdgasversorgung haben insbesondere groBe Erdgasfelder,
die sogenannten Giants mit Reserven von mehr als 80 Mrd. m3 und sogenannte Supergiants
mit Reserven von mehr als 800 Mrd. m3. Lediglich etwas mehr als 100 Felder entsprechen
der Klassifikation Giant und Supergiants. Hier sind rund 75 % der bekannten globalen Re-
serven konzentriert. Anders als beim Erddl schwanken aktuelle publizierte Abschatzungen
der globalen Erdgasreserven nur gering zwischen 170,1 und 183,2 Bill. m3 (Tab. 4.1).

Tabelle 4.1: Reserven konventionelles Erdgas 2007: Vergleich unterschiedlicher Bewertungen
in Bill. m3. (OGJ, 2007, EIA, 2008 fir World Oil und Cedigaz, BP, 2008,
OPEC, 2008.)

Region 0GJ World Oil Cedigaz BP BGR OPEC
Europa 4 872 4 976 6 100 6 136 5792 6 232
GUS 57 059 60 510 53 809 53 274 58 303 58 112
Afrika 13 866 14 181 14 581 13 370 14 437 14 542
Naher Osten 72 191 72 361 73 209 67 127 73 374 73 559
Austral-Asien 11 764 14 101 15218 14 462 15 096 15 166
Nordamerika 8 018 8 124 8 003 7 976 7 995 8018
Lateinamerika 7 414 6 858 7 720 7727 7 834 7 542
WELT 175 185 181 111 178 640 170 070 182 830 183 171

Die Entwicklung seit 1900 flr die Erdgasreserven und die Erdgasférderung zeigt eine ste-
tige Zunahme, wobei die Reserven im Vergleich starker angestiegen sind (Abbildung 4.4).
Eine Ubersicht zur Entwicklung der Reservensituation seit 1980 gibt Tabelle A 4-6. Die
Welt-Erdgasreserven erhdhten sich entsprechend unseren Bewertungen von 160,8 Bill. m3
Ende 2001 auf 182,8 Bill. m3 Ende 2007 um etwa 22 Bill. m3 bei einer Erdgasférderung
in diesem Zeitraum von insgesamt rund 16,9 Bill. m3 (Tab. A 4-6). Damit wurde 2007 der
bisher héchste Reservenstand erreicht.

Seit der BGR-Energiestudie 2003 erfolgten regional deutliche Reservenerhéhungen im Nahen
Osten, in geringerem Umfang in Afrika und Lateinamerika. Im Gegensatz dazu wurden in
Austral-Asien, Europa und Nordamerika leichte Reservenriickgange verzeichnet. Heraus-
ragend sind die Steigerungen in Katar durch die Hoherbewertung des North-Feldes und im
Iran mit Reservenerhéhungen von Uber 2 Bill. m3. Steigerungen von uber 500 Mrd. m3
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verzeichneten zudem Aserbaidschan, Agypten, Algerien, Nigeria, Bolivien, Mexiko, Indone-
sien, Russland und China. Mit dem groBen Fund South Iolatan dlirften die turkmenischen
Erdgasreserven in nachster Zeit deutlich zulegen. Die Reservenriickgange einzelner Staaten
lagen dagegen unter 1 Bill. m3.

Bill. m3 Bill. m3/a

200 5

160 4
120 3
80 2
40 1

Forderung

1500 1910 1920 1930 1940 1950 1960 1970 1580 1990 2000

Abbildung 4.4: Entwicklung der weltweiten Reserven und Férderung von Erdgas von 1900 bis
2007.

Die Erdgasreserven sind, ebenso wie die Erddlreserven, sehr ungleich auf einzelne Lander
und Regionen verteilt (Tab. A 4-7). Der Nahe Osten und die GUS verfligen Uber fast drei
Viertel der Welt-Erdgasreserven. Historisch zahlte auch Nordamerika zu den groBen Reser-
venregionen. Durch die seit etwa 100 Jahren auf hohem Niveau laufende Erdgasproduktion
wurde hier aber bereits mehr als die Halfte der urspriinglichen Reserven gefordert. Beim
Vergleich der einzelnen Reservenlander (Tab. A 4-7) fallt auf, dass die drei fiilhrenden Lander
eine Sonderstellung einnehmen. Russland verflgt Uber gut 26 % der Welt-Erdgasreserven
und halt zusammen mit Iran und Katar mehr als 55 % der Weltreserven. Die acht Lander mit
Reserven von uber 5 Bill. m3 verfligen Gber mehr als zwei Drittel der Weltreserven. Unter
den zehn Léandern mit den gréBten Reserven sind sieben OPEC-Lander (Abb. 4.5).

Mit etwa 65 Bill. m3 stellt der offshore-Bereich gut ein Drittel der Welt-Erdgasreserven. Einen
Uberblick zur regionalen Verteilung der offshore-Reserven gibt Abbildung 4.6. In Europa und
Austral-Asien dominieren offshore-Reserven Uber die Erdgasreserven an Land. Der Nahe
Osten verfugt tber die gréoBten offshore-Reserven, wobei rund 38 Bill. m3 auf das weltgroBte
Erdgasfeld South Pars/North Field (Iran/Katar) im Persischen Golf entfallen.

Die Erdgasreserven der wichtigsten Lander sind - ahnlich wie bei Erdél - mit mehr als 72 %
Uberwiegend im Besitz staatlicher Gesellschaften (Tab. A 4-8). BP halt als erste nichtstaat-
liche Gesellschaft Platz 18 beim Besitz von Erdgasreserven, direkt gefolgt von Shell und der
russischen Itera. Allerdings 6ffnen derzeit einige OPEC-Lander ihren Erdgasmarkt verstarkt
auch fiur private Gesellschaften. So sind bei der Entwicklung des South-Pars-Feldes im Iran
private Gesellschaften beteiligt und auch Saudi-Arabien vergab Erdgaskonzessionen an
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Abbildung 4.5: Reserven konventionelles Erdgas (insgesamt 183 Bill. m3) der zehn wichtigsten
Lander und Deutschlands sowie Verteilung nach Regionen 2007.
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Abbildung 4.6: Reserven konventionelles Erdgas 2007: Regionale Verteilung onshore und
offshore.

private Gesellschaften. Im Gegensatz dazu kam es beispielsweise in Bolivien zu Verstaat-
lichungen.

4.2.3 Erdgasressourcen

Im Vergleich zu Reservenangaben mit jéhrlichen Berichtspflichten erfolgen Schatzungen zu

Erdgasressourcen unregelmaBig und in groBeren Abstédnden. Die letzte globale Abschatzung
wurde durch den USGS im Jahr 2000 durchgefihrt (USGS, 2000). Sie bezog sich auf den
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Stand Ende 1995 und enthielt eine Vorausschau fur 25 Jahre. Als Mittelwert werden darin
die weltweiten Ressourcen an konventionellem Erdgas mit rund 147 Bill. m3 mit einer Span-
ne von 76 bis 251 Bill. m3 ohne Einbeziehung der Reservenzuwdachse aus produzierenden
Feldern (Reserve Growth) angenommen. Flr diesen weltweiten Reserve Growth gibt der
USGS einen mittleren Wert von 104 Bill. m3 an.

Seit 2000 erfolgten seitens des USGS neue Bewertungen flr Afghanistan und fir die Arktis
(USGS, 2006, 2008), mit hohen Bewertungen flr die Arktis. Die Ergebnisse dieser Studien
wurden in der vorliegenden Abschatzung berlcksichtigt, wodurch die Ressourcen an kon-
ventionellem Erdgas gut 239 Bill. m3 erreichen und damit rund 22 Bill. m3 Uber dem Wert
von 2001 liegen (Tab. A 4-9). Fir den Nahen Osten wurden die Ressourcen reduziert und
Uber die Bewertung des North-Feldes in Reserven Uberfihrt. Die weltweit ausgewiesenen
Erdgasressourcen entsprechen etwa der dreifachen Menge der kumulativen Erdgasférde-
rung und liegen rund 31 % uber den bekannten Erdgasreserven. Diese Zahlen zeigen die
im Vergleich zum Erddl gute Ressourcensituation beim Erdgas auf.

Im regionalen Vergleich halt die GUS knapp 50 % der Weltressourcen an Erdgas, gefolgt
von Nordamerika mit knapp 15 %. Der Nahe Osten liegt bei etwa 13 % und Austral-Asien
bei knapp 10 % (Tab. A 4-10). Die Rangfolge der Ressourcenléander zeigt ahnlich wie bei
den Reserven eine starke Konzentration auf wenige Staaten (Tab. A 4-10, Abb. 4.7). Russ-
land nimmt mit gut 44 % der Erdgasressourcen eine dominierende Stellung ein. Auf die
drei fihrenden Lander entfallen tber 57 %, auf die elf fihrenden Lander knapp 80 % der
Ressourcen. Unter den ersten elf Landern befinden sich finf OPEC-Staaten (Abb. 4.7).
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Abbildung 4.7: Ressourcen konventionelles Erdgas (insgesamt 239 Bill. m3) der zehn wichtigs-
ten Lander und Deutschlands sowie Verteilung nach Regionen 2007.

Die Analyse der Uberfiihrung der vom USGS (2000) ausgewiesenen Ressourcen in Reserven
und des Reserve Growth (Klett et al., 2005) ergibt, dass beim Erdgas im Zeitraum von 1996
bis 2003 Reservenzuwachse aus Neufunden von etwa 13 Bill. m3 realisiert wurden. Zuwachse
aus der Neubewertung in Produktion befindlicher Felder addierten sich zu rund 48 Bill. m3.
Damit wurden 10 % der Ressourcen uberfihrt und 51 % des vom USGS prognostizierten
Reserve Growth realisiert. Im genannten Zeitraum wurden weltweit knapp 20 Bill. m3 Erd-
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gas gefordert. Diese Menge wurde grdBtenteils durch Neufunde ersetzt, die Neubewertung
bekannter Felder lieferte zusatzlich noch einen bedeutenden Zuwachs.

4.2.4 Erdgasforderung

Die Férderzahlen von Erdgas beinhalten konventionelles und nicht-konventionelles Erdgas
(Abschnitt 2.3). Das nicht-konventionelle Erdgas macht auBer in den USA allerdings nur
einen sehr geringen Anteil an der Gesamtférderung aus. In den USA trug im Jahr 2006
nicht-konventionelles Erdgas mit 43 % zur Gesamtférderung bei (Abschnitt 4.3.1) Die An-
gaben zur Férderung betreffen in der Regel das Rohgas, das heiBt Erdgas mit der in den
Feldern vorkommenden Qualitat. Teilweise werden diese Mengen auf einen einheitlichen
Energiegehalt (z. B. Reingas in Deutschland) umgerechnet, was zu Unterschieden zwischen
verschiedenen Statistiken fihren kann.

Die Welt-Erdgasforderung hat in den vergangenen Jahren stetig zugenommen (Abb. 4.4)
und erreichte 2007 mit 3012 Mrd. m3 ihren historisch héchsten Wert. Dies bedeutet mit
knapp 0,5 Bill. m3 eine Steigerung um etwa 19 % gegenliber 2001. Hauptférderregionen
waren die GUS und Nordamerika mit jeweils gut einem Viertel der Weltférderung. Mit wei-
tem Abstand folgten der Nahe Osten und Europa mit je einem Zehntel der Weltférderung.
Die kumulierte globale Erdgasférderung erreichte bis Ende 2007 fast 87 Bill. m3 oder gut
32 % der bisher insgesamt entdeckten Reserven. Die Halfte davon wurde allein innerhalb
der letzten 17 Jahre gefdrdert. Bis 2007 steigerten einige Lander ihre Férderung gegentber
2001 erheblich. GroBe Zuwachse erreichten Russland mit 60 Mrd. m3 sowie die VR China,
Norwegen und Iran mit jeweils tber 45 Mrd. m3 und auch Trinidad & Tobago, Malaysia,
Nigeria, Katar, Saudi-Arabien und Mexiko mit mehr als 25 Mrd. m3. In den kommenden
Jahren sind bedeutende Steigerungen insbesondere in Katar, in Turkmenistan und, abhangig
von der politischen Entwicklung, im Iran mit der ErschlieBung des weltgréBten Erdgasfeldes
South Pars/North Field zu erwarten. Férderriickgange musste insbesondere GroBbritannien
durch zunehmende Erschépfung der Felder in der Nordsee hinnehmen (Tab. A 4-11). Bei
den fihrenden zehn Landern (Tab. A 4-12, Abb. 4.8) dominieren Russland und die USA.
Knapp die Halfte der Welt-Erdgasférderung entfallt auf die ersten vier Lander, auf die zehn
fihrenden Lander knapp zwei Drittel. Unter den zehn fihrenden Landern befinden sich nur
vier OPEC-Lénder (Abb. 4.8). In der Reihenfolge der drei fihrenden Léander gab es im letzen
Jahrzehnt keine Veranderung (Tab. A 4-13).

In Statistiken zur Erdgasférderung wird Ublicherweise nur der vermarktete Anteil an der
Gesamt-Erdgasférderung (Brutto-Erdgasférderung), nicht aber der abgefackelte oder ab-
geblasene Anteil an Erdolbegleitgas (Infobox 3) und nicht der Eigenverbrauch der Férder-
betriebe erfasst. Ebenfalls nicht enthalten sind die Erdgasmengen, die zur Erhéhung des
Erddlausbringens wieder in Erddllagerstdtten verpresst (reinjiziert) wurden. Die Mengen
des zwischen 1960 und 2007 weltweit abgefackelten und reinjizierten Erdgases sind in
Abbildung 4.9 der Welt-Erdélféorderung gegentlibergestellt. Die Mengen an abgefackeltem
Erdol-Begleitgas sind bei steigender Erdélproduktion in den vergangenen 25 Jahren kaum
angestiegen. Dagegen wurde Erdgas insbesondere seit Mitte der 1970er Jahre zunehmend
flr die Produktionssteigerung von Erddllagerstatten genutzt.
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Die Erdgasférderung aus offshore-Feldern hat von 2001 bis 2007 um knapp 20 % auf rund
836 Mrd. m3, einem Anteil von 27,7 % an der Weltférderung, zugenommen. Davon kamen
je ein Viertel aus der Nordsee und Austral-Asien und etwa 15 % aus dem Golf von Mexiko
sowie dem Nahen Osten. Dieser Trend einer gegeniber der Férderung an Land starker
steigenden offshore-Forderung ist beim Erdgas ebenso wie beim Erddl erkennbar. Zukinftig
wird offshore insbesondere die Bedeutung des Nahen Ostens und Afrikas zunehmen.
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Abbildung 4.8: Fdrderung Erdgas (insgesamt 3 Bill. m3) der zehn wichtigsten Lander und
Deutschlands sowie Verteilung nach Regionen 2007.
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Abbildung 4.9: Entwicklung der Mengen an weltweit abgefackeltem und reinjiziertem Erdgas
und der Welt-Erdélférderung.
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Erddlbegleitgas - ungenutztes Potenzial

Erdolbegleitgas fallt als Nebenprodukt bei der Erdélférderung an. Bis heute wird dieses Gas oft
abgefackelt oder unverbrannt in die Atmosphare abgeblasen. Dabei kann es zur Druckerhaltung
zurick in die Lagerstatte eingespeist, zur Herstellung von Brennstoffen wie Fliissiggas genutzt
oder zur lokalen Energieerzeugung eingesetzt werden. Die Hauptursache des Gasabfackelns
und des Gasabblasens liegt darin, dass der wirtschaftliche Anreiz fehlt, das Gas zu verwenden
oder weiterzuverarbeiten.

Nachdem die Auswirkungen des Gasabfackelns und des Gasabblasens und ihrer Kohlendioxid-
und Methanemissionen lange Zeit kaum beachtet wurden, wird heute sowohl der mogliche
Einfluss dieser Emissionen auf das Klima als auch das verlorene Energiepotenzial verstarkt
diskutiert. Nach Aussagen der Weltbank wurden im Jahr 2007 rund 147 Mrd. m3 Erddlbegleit-
gas abgefackelt. Diese Menge entspricht etwa 30 % des Erdgasverbrauchs der EU und hatte
gemessen am US-Marktwert einen wirtschaftlichen Wert von knapp 40 Mrd. USD. Durch die
nutzfreie Verbrennung dieses Erdgases werden jahrlich auBerdem rund 400 Mio. t CO, emittiert.
Alleine Russland tragt mit etwa 50 Mrd. m3 zu rund einem Drittel zum weltweit abgefackelten
Erddlbegleitgas bei. Die OPEC-Staaten haben ebenfalls einen bedeutenden Anteil an diesen
Emissionen. Uber die Menge an unverbrannt abgeblasenem Erdgas gibt es indes wenige ver-
lassliche Angaben, da sich Messungen technisch schwierig gestalten. Schatzungen der U.S.
Environmental Protection Agency beziffern die abgeblasene Erdgasmenge zuzliglich der diffusen
Emissionen auf derzeit jahrlich etwa 100 Mrd. m3.

Eine Eindammung der bislang gangigen Praxis scheint derzeit nur Uber die Einfihrung ent-
sprechender Richtlinien und wirtschaftlicher Anreize mdglich. Algerien beispielsweise sieht die
Besteuerung des Gasabfackelns vor, um hier eine Umkehr zu erreichen.

el
: p r R m PR i W
' Algerien Libyen| ' — Kuwait . =
) &3 D\, MR
Mexiko K. i  Venezuela .. | ] Saudi- \ Katar y
2,1 Sl i 22 G ~omaal | Arableni ok 38 Ty
i &, Bl LR T e 1
i Nigeria =2 e
16,8 Gaburi'e: s e
1,6 > il
Abgefackeltes Erdgas Indonesien ;
e 3 Angola
in Mrd. m st
C ™ 4 , _,
|_| 10-20 _ y 1 VI
5-9 - N/

1-4 1 %
_ Abgefackeltes Erddlbegleitgas nach Landern: Top 20

Quells: Wiltbank 2008

Energierohstoffe 2009




Die Férderung von Erdgas erfolgt Gberwiegend durch staatliche Gesellschaften (Tab. A 4-14).
Unter den wichtigsten zehn gasférdernden Unternehmen befinden sich jedoch auch drei
private Firmen. Die ersten zehn Erdgasunternehmen erbringen zusammen rund 41 % der
Weltforderung mit einer dominierenden Stellung von Gazprom mit einem Anteil von gut
18 %. Dem neu gegriindeten Gas Exporting Countries Forum (GECF) kdnnte zuklnftig eine
ahnliche Rolle wie der OPEC beim Erddl zukommen (Infobox 4).

4.2.5 Erdgasverbrauch

Der Welt-Erdgasverbrauch erreichte im Jahr 2007 mit gut 3 Bill. m3 einen historischen
Hochstwert und erhéhte sich um etwa 520 Mrd. m3 gegeniiber 2001 (Tab. A 4-15). GroBte
Erdgasverbraucher waren die USA, gefolgt von Russland, Iran, Japan, Deutschland, Kanada
und GroBbritannien (Tab. A 4-16). Wahrend die OECD-Lander mit Gber 1,5 Bill. m3 gut 50 %
des weltweit geférderten Erdgases verbrauchten, entfielen auf die OPEC nur knapp 12 %. Der
Verbrauch an Erdgas konzentrierte sich im Wesentlichen auf drei Regionen: Nordamerika, die
GUS und Europa. Beim Vergleich von Erdgasverbrauch und -férderung (Abb. 4.10) ergeben
sich Unterschiede, die aber geringer ausfallen als die entsprechenden Betrachtungen fir
Erdél (Abschnitt 3.2.6). Deutliche Unterschiede zwischen Erdgasférderung und -verbrauch
weist Europa auf. Der Verbrauch in Europa kann nur durch erhebliche Importe von Erdgas
gedeckt werden. Umgekehrt stellt sich die Situation flr Lander der GUS dar. Diese sind die
Hauptlieferanten flir die europaischen Lander.
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Abbildung 4.10: Erdgasforderung und Erdgasverbrauch 2007: Regionale Verteilung.

Seit 2001 ist der Erdgasverbrauch in allen Regionen gestiegen. Die grdBten prozentualen
Zuwachse entfallen dabei auf Afrika, Austral-Asien und den Nahen Osten (Tab. A 4-15). Von
den zehn gréoBten Erdgas-Verbraucherldandern beanspruchen allein die USA Uber ein Viertel
des gesamten globalen Erdgases (Tab. A 4-16; Abb. 4.11). Einen hohen Erdgasverbrauch
weist zudem Russland mit tGber 400 Mrd. m3 auf; der Erdgasanteil am dortigen Primar-
energieverbrauch betragt Gber 50 %. Die anderen Erdgasverbraucher fallen im Vergleich
dazu deutlich ab. Deutschland steht an vierter Stelle der Erdgasverbraucher und hatte 2007
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einen Anteil von knapp 4 % am Gesamtvolumen. Unter den Top 10 der Verbraucherlander
sind mit Iran und Saudi-Arabien zwei OPEC-Lander vertreten (Abb. 4.11).
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Abbildung 4.11: Verbrauch Erdgas (insgesamt 3 Bill. m3) der zehn wichtigsten Lander und
Deutschlands sowie Verteilung nach Regionen 2007.

4.2.6 Erdgastransport

Férder- und Verbrauchsregionen sind fir Erdgas nicht immer identisch, so dass Erdgas zum
Teil Gber groBe Entfernungen transportiert werden muss. Der Transport erfolgt entweder
gasformig Uber Pipelines oder im verflissigten Zustand als LNG in speziellen Tankern. Be-
dingt durch den geringeren Energiegehalt von Erdgas pro Volumen sind die Kosten flr den
Transport um etwa eine GroBenordnung héher als bei Erdol und Kohle. Deshalb hat Erdgas
besonders bei verbraucherfernen Lagerstatten von der Kostenseite her einen deutlichen
Wettbewerbsnachteil. Sein Einsatz hangt daher von den speziellen Bedtirfnissen des Ver-
braucherlandes, dessen wirtschaftspolitischen Rahmenbedingungen und zunehmend auch
von Umweltauflagen ab.

Beim Transport von Erdgas mittels Pipeline hangen die Transportkosten stark von der Pipe-
linekapazitat ab (Abb. 4.12). So reduzieren sich beispielsweise die Transportkosten bei einer
Erhéhung der Kapazitat von 5 auf 20 Mrd. m3 um etwa die Halfte. Der offshore-Transport
durch Pipelines ist um etwa 50 % teurer. Steinmann (1999) rechnet flir eine durchschnittli-
che Transportentfernung von etwa 4700 km mit Transportkosten von 56,25 € pro 1000 m3.
Dabei legt er einen Pipelinedurchmesser von 1400 mm und einen Betriebsdruck von 84 bar
bei einer Transportkapazitat von 26 Mrd. m3 pro Jahr zugrunde. Der Investitionsbedarf fir
eine derartige Pipeline liegt danach bei rund 7,7 Mrd. €.

Leckagen in den Fernleitungsnetzen, bei der Verteilung und dem Endverbraucher vermin-

dern das wirtschaftlich nutzbare Erdgasvolumen. Die Verluste werden in den westlichen
Industrielandern auf bis zu 1 % des Erdgasférdervolumens geschatzt.
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Neben dem Transport per Pipeline gewinnt zunehmend der Transport in Form von verflissig-
tem Erdgas an Bedeutung. Es ist nicht, wie oftmals irrtimlich verstanden, eine Alternative
zum Erdgas, sondern eine Transportoption neben dem traditionellen Transport von Erdgas
per Pipeline. Als weitere potenzielle Transportmdglichkeiten von Erdgas weist die IEA (2005)
den Transport als komprimiertes Erdgas (CNG, Compressed Natural Gas), als Mikro-LNG und
in Form von technisch erzeugtem Gashydrat aus. Inwieweit sich diese zusatzlichen Optionen
als Anwendung durchsetzen werden, bleibt abzuwarten.
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Abbildung 4.12: Transportkosten flir Erdgas per Pipeline und als LNG in Abhangigkeit von der
Kapazitat (nach Schwimmbeck, 2008).

Beim LNG-Transport werden bereits zur Verflissigung von Erdgas erhebliche Mengen an
Energie benétigt. Deshalb sind die spezifischen Transportkosten auf kurze Entfernungen
deutlich héher als beim Transport per Pipeline (Abb. 4.12). Erst ab einer Entfernung von
etwa 3000 km ist der Transport von LNG glinstiger als der Pipelinetransport. Der Transport
als LNG bietet den Vorteil der gréBeren Flexibilitat, da er nicht an ein starres Leitungssystem
mit festen Ausgangs- und Endpunkten wie beim Pipelinetransport gebunden ist. Sofern nicht
vertraglich Richtungsklauseln festgelegt sind, kénnen LNG-Tanker zwischen beliebigen Ver-
lade- und Anlandeterminals verkehren. Damit wird auch die Mdéglichkeit der Herausbildung
eines groBeren Spotmarktes flir Erdgas erdffnet. Andererseits ist der LNG-Handel an die
Weltmeere gebunden und damit existieren zwei groBe Markte im atlantischen und pazifi-
schen Bereich. Flr die Belieferung des LNG-Marktes kommen daher bevorzugt kiistennahe
oder offshore-Felder in Frage. Die Kosten flir die Errichtung einer kompletten LNG-Kette
gibt Darley (2004) mit USD 3 bis 10 Mrd. an. Der spezifische Energieverbrauch innerhalb
der LNG-Kette betragt beispielsweise flir den Transport von Katar an die Ostkiste der USA
etwa 15 % bezogen auf die transportierte Gesamtmenge.

Das erste verflissigte Erdgas wurde 1964 von Algerien nach GroBbritannien geliefert. Seit-
dem hat sich der Handel mit LNG sprunghaft entwickelt. Ausgehend von den bisherigen
Trends, wird mittelfristig eine starke Zunahme des Handels mit LNG erwartet. Allein in den
nachsten finf Jahren wird mit einer Verdoppelung der Verflissigungskapazitaten gerechnet.
Eine ahnliche Entwicklung ist auch beim Ausbau der Anlandeterminals zu erwarten. Die IEA
(2006a) geht fir diesen Zeitraum von Investitionen in Hohe von fast USD 100 Mrd. aus. Die
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Investitionen fir neue LNG-Tanker werden auf USD 32 Mrd., flir Regasifizierungsanlagen
auf weitere USD 31 Mrd. beziffert. Fir das Jahr 2030 rechnet die IEA (2004a) mit einem
LNG-Anteil am Erdgashandel von Uber 50 %.

Ein Trend der letzten Jahre ist der Bau groBerer Einheiten bei Verflissigungsanlagen und
Tankern. Damit wurden der LNG-Handel ausgebaut und die Kosten reduziert. Daneben gibt
es einige technische Entwicklungen insbesondere im offshore-Bereich, die eine Erweiterung
des LNG-Handels positiv beeinflussen kénnen (Cox 2006). Zu nennen sind hier:

e FPSO (Floating Production, Storage and Offloading Units) fir LNG (FLNG) flir groBere
Wassertiefen, die zur Foérderung, Verflissigung, Lagerung und Verladung offshore
dienen,

e LNG-Plattformen flr Wassertiefen von 20 bis 50 m, die Erdgas von Forderplattformen
Ubernehmen und verflissigen,

e FSRU (Floating Storage and Regasification Units), die das verfllssigte Erdgas an Bord
wieder in die Gasphase Uberfihren und

e GBS (Gravity Based Structures) fur die Lagerung und Regasifizierung in Wassertiefen
kleiner 30 m.

Einher gehen diese Entwicklungen mit dem Auftreten neuer Anbieter auf dem LNG-Markt
wie beispielsweise Russland, Iran, Norwegen, Angola, Cote d'Ivoire (Elfenbeinklste), Je-
men und Peru. Als LNG-Abnehmer kénnten Pakistan, Chile, Brasilien, Jamaika, aber auch
europaische Lander wie Kroatien, Polen und Deutschland sowie Israel hinzukommen. Be-
sonders groBe Zuwachse bei der Nachfrage nach LNG sind von Indien und China, aber auch
GroBbritannien und den USA zu erwarten. Zur Deckung ihres steigenden Energiebedarfs
sind die USA zukiinftig verstarkt auf LNG angewiesen, da die Erdgasproduktion im eigenen
Land und Importe aus Kanada stagnieren werden oder klinftig sogar ricklaufig sein durf-
ten. Damit wird langerfristig der Anteil von LNG an der Erdgasversorgung der europaischen
und nordamerikanischen Erdgasmarkte zunehmen. Generell ist aber damit zu rechnen,
dass flur Europa die Versorgung mit Pipelinegas aus Russland, Norwegen, Nordafrika und
moglicherweise aus dem Iran bestimmend bleiben wird. LNG wird jedoch seinen Beitrag zur
Diversifizierung der Erdgasversorgung leisten.

4.2.7 Erdgashandel und regionale Markte

Durch die noch bestehende Dominanz des Pipelinetransportes sind die Entfernungen zwi-
schen Produktionsort und Verbraucher flir Erdgas limitiert. Aus diesem Grunde gibt es kei-
nen Weltmarkt fir Erdgas wie bei Erddl und Kohle sondern regional begrenzte Markte (Abb.
4.13). Innerhalb dieser Markte binden sich Produzenten und Verbraucher durch langfristige
Liefervertrage aneinander, um die hohen Investitionen fir den Aufbau der Infrastruktur
abzusichern. Weltweit existieren vier regionale Erdgasmarkte: Der nordamerikanische und
der sidamerikanische Erdgasmarkt, in denen Erdgas praktisch nur leitungsgebunden ge-
handelt wird, der asiatische Erdgasmarkt, der ein fast reiner LNG-Markt ist und in dem das
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Wird es ein Erdgaskartell analog zur OPEC geben?

Das Gas Exporting Countries Forum (GECF) wurde offiziell am 23. Dezember 2008 in Moskau
mit der Unterzeichnung der Statuten und eines Abkommens gegrindet. Es umfasst gegenwartig
15 Mitgliedsstaaten: Agypten, Aquatorialguinea, Algerien, Bolivien, Brunei, Indonesien, Iran,
Katar, Libyen, Malaysia, Nigeria, Russland, Trinidad & Tobago und die Vereinigten Arabischen
Emirate. Venezuela, Norwegen und Kasachstan haben Beobachterstatus. Der Sitz der Orga-
nisation ist in Doha, Katar. Erklartes Ziel des GECF ist es, die Zusammenarbeit zwischen den
Mitgliedsstaaten zu starken. Kern der Organisation ist der Dreierbund (Troika) Russland, Iran
und Katar, der zusammen 55 % der Welterdgasreserven kontrolliert. Diese Troika entwickelt
unter anderem die Agenda fur das GECF.

Vorlaufer der neuen GECF war das im Mai 2001 in Teheran gegriindete Gas Exporting Countries
Forum, damals ein lockerer Zusammenschluss von Erdgasproduzenten und -exporteuren ohne
Satzung, deren wirtschaftliche und strategisch-politische Interessen stark divergierten. Auch
heute sind wichtige Férderlander wie Australien, Kanada, Niederlande oder Norwegen keine Mit-
glieder der GECF. Venezuela und Aquatorialguinea als Nichtexporteure sind hingegen Mitglieder.
Die Mitgliedslander der GECF verfligen heute zusammen Uber knapp 73 % der Welterdgasre-
serven und gut 57 % der Welterdgasressourcen und vereinen 42 % der Weltférderung sowie
gut 51 % (bezogen auf LNG sogar 85 %) der Welterdgasexporte auf sich.

Das GECF wird von manchen als ein Aquivalent der Organisation erdélexportierender Linder
(OPEC) fiir den Gassektor gesehen. Dahinter stehen Beflirchtungen, dass durch Absprachen der
Produktionsmengen der Gaspreis manipuliert und so ein Monopol gebildet werden kann. Ein ent-
scheidender Unterschied zur OPEC ist jedoch die Art, wie Erdgas gehandelt wird. Ein Weltmarkt
wie fur Erdodl existiert bei Erdgas nicht und langfristige Vertrage uber teilweise 25 Jahre und
langer binden Produ-zenten und Verbraucher. Der Gaspreis ist dabei an den Olpreis gebunden.
Diese Voraussetzungen machen eine Preisbildung nach Art der OPEC derzeit nicht méglich.

Europiischer
Erdgasmarkt

/ 4
Nordamerikanischer
Erdgasmarkt

Asiatischer
Erdgasmarkt |

Siidamerikanischer
Erdgasmarkt

Abbildung 4.13: Die vier regionalen Erdgasmarkte der Welt. Gestrichelt: Ubergangsbereich zwi-
schen europaischem und asiatischem Markt
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verflissigte Erdgas Uber groBe Entfernungen per Tanker transportiert werden muss sowie
der europaische Erdgasmarkt (Abb. 4.13). Dabei nehmen die Lander des Nahen Ostens und
die zentralasiatischen Lander der GUS eine Sonderstellung ein, da sie sowohl den europa-
ischen als auch den asiatischen Markt beliefern kdnnen, wobei der dstliche Teil Russlands
mit den Regionen 6stlich des Jenissei dem asiatischen Markt zugeordnet wird. Die zu den
einzelnen Markten gehdrenden Lander sind im Glossar aufgelistet.

Im Jahr 2007 wurden gut 30 % (etwa 920 Mrd. m3) der Welt-Erdgasférderung grenziber-
schreitend (ohne Transithandel) gehandelt (Abb. 4.14), davon etwa ein Viertel als verflis-
sigtes Erdgas (LNG). Die sechs wichtigsten Exportlénder Russland, Kanada, Norwegen,
Algerien, Niederlande und Turkmenistan bestritten im Jahr 2007 (Tab. A 4-17) mit einem
Volumen von jeweils Uber 50 Mrd. m3 gut 61 % der globalen Erdgasexporte. Die zehn wich-
tigsten Exportlander wiesen ein Erdgas-Exportvolumen von knapp 75 % der Gesamtexporte
auf. Dies zeigt, dass auf dem Erdgasmarkt nur wenige Anbieter Erdgas in gréBeren Mengen
liefern kdénnen.

Abbildung 4.14: Welt-Erdgashandel 2007 in Mrd. m3 (Daten nach BP, 2008).

Am Export von Erdgas in Form von LNG waren insgesamt 15 Lander beteiligt. GroBter LNG-
Exporteur war Katar, gefolgt von Malaysia und Indonesien (Tab A 4-18). Knapp 40 % der
Exporte kamen aus Austral-Asien, wurden aber im eigenen regionalen Markt gehandelt (Abb.
4.14). Afrika folgt mit 27 % vor dem Nahen Osten mit 26 %. Die OPEC nimmt mit 53 % Anteil
am LNG-Export eine ahnlich fihrende Stellung ein wie beim Export von Erddél (56 %). Mit
der Zunahme des globalen LNG-Handels bildete sich nach und nach ein Spotmarkt fir Erd-
gas heraus. Allerdings ist sein Anteil am gesamten LNG-Markt noch gering und die meisten
Vertrage werden nach wie vor langfristig geschlossen. In den kommenden Jahren soll der
Anteil des Handelsvolumens Gber Spotmarkte bis auf 20 % ansteigen. Daraus kdnnte sich
zuklnftig eine gewisse Entkoppelung des Erdgaspreises vom Erddlpreis ergeben, wobei dann
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die Spotmarktpreise fur Erdgas der gleichen Volatilitat unterliegen dirften wie gegenwartig
die Erddlpreise. Es kdnnte auch zu einer Flexibilisierung der Vertrage fur LNG-Lieferungen
kommen, die von der bisherigen Praxis der Richtungsbindung zunehmend abgehen werden
und damit die von der EU geforderte Liberalisierung ermdéglichen dirften.

Die USA, Japan, Deutschland, Italien und die Ukraine waren 2007 die fiinf fiilhrenden Im-
portlander mit Erdgasvolumina von Uber 50 Mrd. m3, entsprechend 46,9 % des globalen
Importvolumens (Tab. A 4-19). Die zehn wichtigsten Importlander flr Erdgas erhielten
etwa zwei Drittel der gehandelten Volumina. Im Jahr 2007 importierten 17 Lander LNG.
Japan dominiert hier mit einem Anteil von gut 39 % (Tab. A 4-21). Aus regionaler Sicht ist
der asiatische Erdgasmarkt als fast reiner LNG-Markt vorherrschend, da er Uber 65 % der
LNG-Importe aufnimmt. Europa folgt mit einem LNG-Anteil von knapp 24 %. Im regionalen
asiatischen Erdgasmarkt wird trotz absoluten Anstiegs der Verbrauche der Anteil von LNG am
Erdgashandel klnftig zurtickgehen. Diese Entwicklung ergibt sich durch die Aufnahme von
Lieferungen per Pipeline aus Russland nach China und méglicherweise in andere ostasiatische
Lander. Lieferungen per Pipeline aus Indonesien, Malaysia und Myanmar nach Singapur und
Thailand sowie aus dem Iran nach Pakistan und Indien sind ebenfalls denkbar.

4.2.8 Europaischer Erdgasmarkt

Der europaische Erdgasmarkt reicht im Osten bis nach Kasachstan sowie zum russischen
Westsibirien, im Siden bis nach Nordafrika. Nicht einbezogen ist der Nahe Osten (Abb.
4.13). Der jahrliche Erdgasverbrauch im europaischen Markt ist in den letzten Jahren bis
auf 1300 Mrd. m3 angestiegen. Der Erdgasbedarf in diesem Markt wird zu etwa 70 % durch
die Férderung aus Russland, Norwegen, Algerien und GroBbritannien gedeckt, wobei Russ-
land allein etwa die Halfte des Bedarfs deckt. Etwa 550 Mrd. m3, entsprechend gut 42 %,
wurden im europdischen Erdgasmarkt im Jahr 2007 grenziberschreitend gehandelt. Der
Transport erfolgte grdBtenteils leitungsgebunden; nur etwa 53 Mrd. m3 wurden als LNG,
hauptsachlich aus Algerien und Nigeria, importiert.

Die Reservenbasis Europas (Tab. A 4-7) ist mit rund 7420 Mrd. m3 vergleichsweise gering,
wobei auf Norwegen, die Niederlande und GroBbritannien zusammen mehr als drei Viertel
dieser Reserven entfallen (Bittkow & Rempel, 2008, 2009). Die dominierende Position Russ-
lands bezliglich der Reserven (47,7 Bill. m3) ist offensichtlich. Der gréBte Teil davon ist in
westsibirischen Lagerstatten gespeichert. Zusatzlich zu den immensen Reserven werden
in Russland auch noch riesige zusatzliche Ressourcen von rund 106 Bill. m3 erwartet. Das
Potenzial Ostsibiriens und des russischen Fernen Ostens sowie der angrenzenden Schelf-
bereiche kommt wegen der groBen Entfernungen zu Europa flr die Versorgung des euro-
paischen Marktes absehbar nicht in Frage. Die Reserven zur Versorgung des europaischen
Erdgasmarktes basieren neben dem gewaltigen russischen Erdgaspotenzial auf dem groBen
Potenzial der Kaspischen Region (Turkmenistan, Kasachstan, Aserbaidschan und Usbeki-
stan), dem Erdgaspotential des Nordseeraumes sowie Nordafrikas. Zieht man noch das
bedeutende Erdgaspotenzial des Nahen Ostens zur weiteren Belieferung des europaischen
Marktes Uber den Seeweg per LNG-Transport oder per Pipeline aus dem Iran in Betracht,
so ergibt sich eine potenziell komfortable Versorgungslage.
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FlUr den Transport des Erdgases verfigt der europaische Erdgasmarkt Gber ein sehr ausge-
dehntes Fernleitungsnetz, das die groBen Fdrderregionen in West-Sibirien, im Wolga-Ural-
Gebiet, in der Nordsee und in Nordafrika mit den Hauptverbraucherregionen in Westeuropa
und dem Westteil der GUS verbindet (Abb. 4.15). Das Erdgas-Fernleitungsnetz von West-
und Zentraleuropa umfasst etwa 50 000 km, zu dem ein Verteilungsnetz von mehr als
1,5 Mio. km hinzu kommt. Das russische Erdgas-Fernleitungsnetz, das im Wesentlichen
durch die Gazprom betrieben wird, hat eine Lange von knapp 155 000 km mit einer Kapa-
zitat von 600 Mrd. m3/a. Der gréBte Teil dieser Pipelines ist seit mehr als zehn Jahren, zum
Teil auch langer als 30 Jahre, in Betrieb. In den nachsten Jahren sind daher umfangreiche
Rekonstruktionen am Leitungsnetz, insbesondere auch an den Kompressorstationen erfor-
derlich.
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Abbildung 4.15: Europadischer Erdgasverbund und Pipelineprojekte (aus Ruhrgas, 1999, aktuali-
siert).

Zur Sicherung des steigenden Erdgasbedarfs missen neue Felder erschlossen und neue
Pipelines gebaut werden. Flr derartige MaBnahmen werden sehr groBe Finanzvolumina
bendtigt, die nur von den internationalen Finanzmarkten oder Regierungen bereitgestellt
werden kdénnen. Die langfristige Bindung dieser Finanzmittel erfordert eine langfristige und
tragfahige Preisperspektive flr Erdgas. Gegenwartig und in den kommenden Jahren sind
einige groBe Pipelineprojekte zur Sicherung des steigenden Importbedarfs von Europa in
Planung beziehungsweise im Bau (Abb. 4.15). Bezogen auf Lieferungen aus Russland sind
dies die Nord-Stream-Pipeline durch die Ostsee und die South-Stream-Pipeline durch das
Schwarze Meer und Uber den Balkan. Fur Lieferungen aus Zentralasien und dem Iran sind

Energierohstoffe 2009




die Projekte Nabucco und Trans-Adria-Pipeline von Bedeutung. Lieferungen aus Nordafrika
sollen Uber die Medgas- und Gasli-Projekte (Algerien) sowie Uber die Green-Stream-Pipeline
(Libyen) ermdéglicht werden. Die Turkei kdnnte kiinftig durch ihre geplante Anbindung an
mehrere Liefergebiete (Russland tber den Balkan und das Schwarze Meer, Iran, Turkmeni-
stan, Agypten) eine Schliisselrolle fiir den Erdgashandel und die Versorgung des siidlichen
Europas erlangen.

Das 2007 in Europa angelandete LNG stammte mit 27,1 Mrd. m3 zu Gber 50 % aus Algerien,
Agypten und Libyen. Am Handel mit LNG sind im europdischen Markt nur acht Lander betei-
ligt. Alle anderen europaischen Lander werden ausschlieBlich Gber Pipelines versorgt. Einen
hohen LNG-Anteil am Erdgasbedarf von mehr als 30 % weisen die Atlantikanrainer Spanien,
Portugal und Frankreich auf. Etwa 20 % betragt der LNG-Anteil in den Mittelmeeranrainern
Griechenland und Turkei sowie in Belgien. In Italien und GroBbritannien liegt der LNG-Anteil
unter 3 %. Der generelle Trend deutet flir Europa auf eine Erhéhung des LNG-Anteils am
importierten Erdgas hin. Ein Ausbau beziehungsweise Neubau von Anlandekapazitaten flr
LNG ist sowohl im Atlantik- und Mittelmeerraum als auch in der Nord- und Ostsee vorgese-
hen. Im norwegischen Hammerfest ging im September 2007 eine Verflissigungsanlage mit
Verladeterminal in Betrieb, die mit Erdgas aus dem Snghvit-Feld in der Barentssee beliefert
wird. Fir Deutschland besteht bisher keine direkte Mdglichkeit zum Bezug von LNG.

Das im Januar 2007 veroffentlichte Energiepaket der EU-Kommission sowie die nationale
Regulierung zielen auf die Schaffung eines echten EU-Energiebinnenmarktes, die Entwick-
lung liquider Handelsmarkte und die Vereinfachung des Zugangs zum Pipelinenetz ab. Die
vollstandige Liberalisierung des EU-Erdgasbinnenmarktes gilt seit dem 1. Juli 2007 auch
flr die europaischen Endverbraucher. In Deutschland gelten mit der Novelle des Energie-
wirtschaftsgesetzes (EnWG) sowie den dazugehdrigen Rechtsverordnungen seit Juli 2005
neue gesetzliche Rahmenbedingungen fir den Strom- und Gasmarkt, die die Mitte 2003
verabschiedeten so genannte EU-Beschleunigungsrichtlinien fiir den Strom- und Erdgasbin-
nenmarkt in nationales Recht umsetzen. Dies flhrte in Deutschland zu einer Beendigung
des verhandelten Netzzugangs auf Basis der freiwilligen Verbandevereinbarungen. Ziel des
neuen Energiewirtschaftsgesetzes ist die sichere, preisgiinstige, verbraucherfreundliche,
effiziente und umweltvertragliche Versorgung mit Strom und Erdgas. Angestrebt werden
eine Verbesserung der Markttransparenz und eine hdhere Kosteneffizienz der Netzbereiche.
Wichtige neue Elemente des deutschen Energierechts sind unter anderem die Einrichtung
einer Regulierungsbehdrde (Bundesnetzagentur), die rechtliche und organisatorische Ent-
flechtung der Energieversorgungsunternehmen, die Regulierung des Netzzugangs lber ein
Entry-Exit-Modell fir den Gasbereich und die Regulierung des Netzanschlusses. Seit Juli
2007 wird Erdgas auch an der European Energy Exchange (EEX) in Leipzig sowohl im Spot-
als auch im Terminmarkt gehandelt.

4.2.9 Erdgaspreise

Der Erdgaspreis setzt sich aus mehreren Komponenten zusammen. Gewinnungs-, Aufberei-
tungs- und Transportkosten stellen dabei die wesentlichen Anteile. Die Gewinnungskosten
von Erdgas beinhalten analog zum Erddél (Abschnitt 3.2.5) die Explorations-, Entwicklungs-
und Foérderkosten flr ein Erdgasfeld. Sie werden unter anderem durch die Art und Teufenlage
der Speicherhorizonte, die Erdgaszusammensetzung und auch die klimatischen Bedingungen
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vor Ort beeinflusst. Konkrete Angaben zu den Gewinnungskosten liegen in der Literatur
nicht vor. Nach Einschatzung der BGR liegen diese flr die wichtigsten Gasanbieter zwischen
USD 0,40 und USD 2,50 je MMBtu. Durch den Einsatz moderner Technologien in der Explo-
ration, Bohr- und Fordertechnik wurden diese Gewinnungskosten gegen Ende der 1990er
Jahre deutlich reduziert. Allerdings haben sie insbesondere ab 2003 infolge hoherer Kosten
fur Energie, Ausristungen, Material und Personal wieder deutlich angezogen.

Zusatzlich zu den Gewinnungskosten entstehen Kosten flr die Aufbereitung des Erdgases,
die staatlichen Foérderabgaben, die Zélle und die Gewinne der Unternehmen. Kosten der
Erdgasaufbereitung hangen von der Gaszusammensetzung ab. Armgase mit Methan als
Hauptbestandteil erfordern lediglich eine Trocknung. Ein héherer Aufwand ergibt sich flr
Reichgase, die hohere Homologe des Methans und Gaskondensat enthalten, da deren Ab-
trennung vom Erdgas vor dem Transport erforderlich ist. Diese Produkte werden zusatzlich
zum Erdgas als Flissiggas (LPG) vermarktet und tragen damit zu einer Reduzierung der
Kosten bei. Flr die Férderung von Sauergas mussen die Férderanlagen korrosionsresistent
sein und erfordern deshalb einen kostenrelevanten technischen Mehraufwand. Zuséatzlich
mussen Schwefelwasserstoff und gegebenenfalls Kohlendioxid aus dem Erdgas entfernt
werden. Im Rahmen dieses Prozesses fédllt Schwefel an, der sich zwar als marktfahiges
Produkt verkaufen lasst, aber derzeit nur schwer gewinnbringend vermarktet werden kann,
weil der Weltmarkt fir Schwefel gesattigt ist. Aus den oben beschrieben Kostenarten leiten
sich die Erdgaspreise an der Grenze des jeweiligen Férderlandes ab.

Da Erdgas nicht in einem einheitlichen Weltmarkt mit regional gering differierenden Preisen
gehandelt wird, haben sich in den regionalen Markten eigene Preisgefiige ausgebildet (Tab.
A 4-20). Bis 2006 konnte man Uber die Zeit eine Annaherung der Preise unterschiedlicher
Markte beobachten (Abb. 4.16). Seit 2006 scheint dieser Trend allerdings wieder ricklaufig;
die Preise der regionalen Markte differenzieren sich wieder. Die Erdgaspreise orientieren sich
mit etwa halbjahriger Verzdégerung an den Erdélpreisen. Demnach gingen die Erdgaspreise
in der zweiten Halfte der 1980er Jahre zuriick, gaben 1999 leicht nach, um seit 2000 wieder
anzusteigen (Abb. 4.16).

Weltweit wird der gréBte Teil des gehandelten Erdgases auf mittel- bis langfristiger Basis
ge- und verkauft, wahrend an Spotmaérkten in der Regel nur kleinere Uberschuss- und Zu-
satzmengen gehandelt werden. Zudem ist die Preisentwicklung auf den Spotmarkten sehr
stark von saisonalen Nachfrageschwankungen gepragt. Insbesondere in den Wintermonaten
kommt es aufgrund hoher Nachfrage und nur geringem Angebot haufig zu Preisspitzen.
Mittelbar werden die Spotpreise auch von der Olpreisentwicklung beeinflusst. Vergleiche der
Preisentwicklung auf den Spotmarkten mit den in langfristigen Liefervertragen vereinbarten
Olgebundenen Gaspreisen zeigen, dass die Entwicklung der 6lgebundenen Gaspreise deutlich
verlasslicher und weniger volatil verlauft.

Seitens der Erdgasproduzenten wurde in Zeiten niedriger Olpreise immer wieder versucht,
den Erdgaspreis vom Erddlpreis zu entkoppeln. Infolge des seit Herbst 2008 stark gefal-
lenen Olpreises gibt es bereits wieder erste Forderungen zur Entkopplung von Erdél- und
Erdgaspreisen. Dabei wird insbesondere die hohe Kapitalbindung bei Erdgasprojekten als
Argument genannt, die im Extremfall dazu flihren kann, dass in Zeiten niedriger Preise
notwendige Projekte fur eine reibungslose Versorgung nicht in Angriff genommen werden
koénnen. Inwieweit jedoch eine Entkoppelung gelingt, ist fraglich, da das Erdgas mit an-
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deren Energietragern im unmittelbaren Wettbewerb steht und durch diese ersetzt werden
kann. Welchen Einfluss das GECF auf die zukiinftige Preisgestaltung nehmen wird bleibt
abzuwarten (Infobox 4).

UsSD/MMBtu
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Japan (LNG)
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Abbildung 4.16: Entwicklung der Erdgaspreise von 1980 bis 2007 (1 MMBtu - Million British Ther-
mal Unit - entspricht etwa 28 m3 Erdgas oder etwa 0,023 toe).

4.3 Nicht-konventionelles Erdgas

Nicht-konventionelles Erdgas wurde noch bis Mitte der 1980er Jahre weitgehend als ver-
nachlassigbare GréBe auf dem Erdgassektor angesehen. Erst seit rund zehn Jahren erfolgen
intensive Forschungen zu diesen Vorkommen und bereits heute ist die Erdgasprodukti-
on aus diesen Lagerstatten ein Kerngeschaft vieler Energiekonzerne (Kuuskraa, 2007a).
Entsprechend der Klassifikation in Abschnitt 2.3.2 wird bei nicht-konventionellem Erdgas
unterschieden zwischen Erdgas aus dichten Gesteinen, Kohleflézgas, Erdgas aus Aquiferen
und Gashydrat.

4.3.1 Erdgas aus dichten Gesteinen

Erdgas aus dichten Gesteinen (Tight Gas) bezeichnet Erdgas, das in sehr gering durch-
lassigem Gestein eingelagert ist. Dazu gehdren Vorkommen in Sandstein- oder Karbo-
natreservoiren sowie Gasanreicherungen in Tonsteinen (Shale Gas). Die Abgrenzung zu
konventionellen Lagerstatten erfolgt dabei Uber die Durchlassigkeit (Permeabilitat) des
Gesteins flr Flissigkeiten oder Gase (Abb. 4.17). International wird als obere Grenze eine
durchschnittliche Permeabilitat von 0.1 milliDarcy (mD) zu Grunde gelegt; in Deutschland
ist eine Abgrenzung bei 0.6 mD gebrauchlich. Die Art der Entstehung der Kohlenwasserstof-
fe, ob sie also mikrobiellen oder thermischen Ursprungs sind (Abschnitt 2.1), ist bei dieser
Unterscheidung unerheblich.

Vorkommen von Erdgas in dichten Gesteinen treten typischerweise in den Zentralbereichen
von tiefen (> 4500 m) sedimentaren Becken als sogenannte Tiefengase oder Basin Centre
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Gas auf. Weitere Vorkommen sind aus Tonsteinen auch in flacherer Lagerung bekannt, in
denen das Erdgas gebildet wurde. Aus diesen Gas Shales ist das Erdgas nie heraus migriert.
Diese Gesteine sind also gleichzeitig Muttergestein und Reservoir. Einige sogenannte ober-
flachennahe Erdgasvorkommen (Infobox 5) kédnnen somit ebenfalls als Erdgas aus dichten
Gesteinen angesprochen werden. Typische Eigenschaften der Vorkommen von Erdgas in
dichten Lagerstatten sind ihre regional groBe Verbreitung, ein hoher Lagerstattendruck,
die insgesamt sehr umfangreichen Ressourcen, aber auch eine vergleichsweise schwierige
und aufwandige Gewinnbarkeit. Die GroBe und Qualitat der Vorkommen ist sehr variabel,
so dass sich die Produktion derzeit noch zumeist auf Bereiche mit den besten Lagerstatten-
eigenschaften (Sweet Spots) beschrankt.

Abbildung 4.17: Vergleich eines Sandsteins (KorngroBe ungefdahr 0,5 mm) mit hoher Porositat und
Permeabilitat als konventionellem Erdgas-Speichergestein (Bild links) mit einem
gering durchlassigen Sandstein als dichtem Reservoir (Bild rechts). In beiden Pra-
paraten sind die Porenraume blau eingefarbt (Fotos: USGS).

Die Gewinnung der Kohlenwasserstoffe aus dichten Lagerstatten ist technisch sehr an-
spruchsvoll. GroBen Einfluss auf die Férderbarkeit haben die geringe Porositat und Permeabi-
litat, der Wassergehalt im Reservoir sowie die Spannungsbedingungen im Gestein. Aufgrund
der niedrigen Durchlassigkeit wird der Zustrom der Gase in das Bohrloch behindert und die
Produktionsraten sind gering. Eine Erh6hung der Permeabilitat ist daher eine essentielle MaB-
nahme, um die Férderraten zu erhéhen bzw. um Uberhaupt eine wirtschaftliche Forderung
zu ermadglichen. Die technische Weiterentwicklung von Férderstrategien ist daher bei Vor-
kommen von Erdgas in dichten Gesteinen von besonderer Bedeutung. Staatlich geférderte
Forschungsprogramme in den USA zum Thema nicht-konventionelle Gasvorkommen nach
dem Energy Policy Act 2005 (Reeves et al., 2007a) haben hier bereits zu deutlich héheren
Férdermengen aus dichten Lagerstatten geflhrt. Zu den wichtigsten produktionssteigern-
den MaBnahmen zahlen die Erzeugung klinstlicher Riss-Systeme (Fracs) zur Erhéhung der
Permeabilitat (Abb. 4.18) und die Optimierung der Produktionsbohrungen unter Einsatz von
Horizontal- und Multilateralbohrungen.

Entwicklung und Produktion von Erdgas aus dichten Lagerstatten braucht wesentlich mehr
Kapital und technische Entwicklung als konventionelle Lagerstatten (Moritis, 2008). Nur aus-
reichend hohe Forderraten lassen die auBerordentlichen Investitionen wirtschaftlich werden
(Kuuskraa et al., 2007). Zurzeit werden im Schnitt pro erfolgreicher Bohrung auf Erdgas-
vorkommen aus dichten Sandsteinen Reserven von etwa 28,8 Mio. m3 erschlossen.

Nicht-konventionelle Gasvorkommen in dichten Lagerstatten treten weltweit auf mit bedeu-

tenden Vorkommen in Nordamerika, Std- und Mittelamerika (Mexiko, Venezuela, Argentini-
en), Afrika (Agypten, Nigeria), Saudi-Arabien, Australien, Europa (Deutschland, Frankreich,
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Niederlande, GroBbritannien), der GUS, China und Indien (Wylie et al., 2007; Holditch et al.
2007). Aufgrund fehlender geologischer Informationen sowie den hohen technischen und
wirtschaftlichen Herausforderungen wird aber nur in wenigen Landern Erdgas aus dichten
Lagerstatten produziert. Hauptsachlich in den USA werden auch nicht-konventionelle La-
gerstatten systematisch exploriert und geférdert. Die dynamische Entwicklung aber auch
die groBen Unsicherheiten hinsichtlich dieser Erdgasressourcen lassen sich am Beispiel der
USA gut darstellen:

Abbildung 4.18: ErschlieBung eines Gasvorkommens in einer dichten Lagerstatte mit klinstlichen
Riss-Systemen sogenannten Fracs (verandert nach Mobil Erdgas-Erddl GmbH).

In den USA stieg die jahrliche Produktion von Erdgas aus nicht-konventionellen Lagerstat-
ten von 140 Mrd. m3 im Jahr 1996 auf 244 Mrd. m3 im Jahr 2006. Dies stellt 43 % der
Gesamtférderung an Erdgas in den USA dar (Kuuskraa, 2007a). Die Foérderung aus dichten
Sandsteinen lieferte mit einem Einsatz von 13 000 Bohrungen pro Jahr den gréBten Beitrag
zum Produktionsanstieg von 102 Mrd. m3 im Jahr 1996 auf 161 Mrd. m3 2006. Die Produk-
tion von Gas aus Tonsteinen befindet sich auf einem niedrigeren Niveau, hat sich aber im
gleichen Zeitraum von 8,5 Mrd. m3 auf 31 Mrd. m3 mehr als verdreifacht (Kuuskraa, 2007a).
Auch fir die Zukunft wird fir die USA ein weiterer Anstieg der jahrlichen Férderung aus
nicht-konventionellen Lagerstatten auf 250 Mrd. m3 pro Jahr bis 2015 und 288 Mrd. m3 bis
2030 prognostiziert (EIA, 2007). Diese Zahlen sind dabei noch als konservativ anzusehen,
da bisherige Vorhersagen zur Gewinnung von Gas aus nicht-konventionellen Lagerstatten
in den letzten Jahren immer zu niedrig waren (Reeves et al., 2007b). Der Anteil der US-
Gasférderung aus nicht-konventionellen Lagerstatten wird damit bis 2020 voraussichtlich
auf 60 bis 70 % steigen (Moritis, 2008).

Die Abschatzung gewinnbarer Reserven aus Erdgasvorkommen aus dichten Gesteinen ist
bedingt durch die besonderen Eigenschaften dieser Vorkommen mit groBen Unsicherheiten
behaftet. Dies lasst sich beispielhaft an einer Lagerstdtte aus den USA darlegen (Kuuskraa,
2007b). Bereits kleine Unterschiede in den Ausgangsannahmen fir die Berechnungen zu
Bohrungsabstand, Erfolgsrate und Gesamtpotenzial flir die Tiefengas-Lagerstatte Williams
Fork, Mesaverde, USA, flihren zu Ergebnissen, die um mehr als eine GréBenordnung diffe-
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rieren. So schatzt der US Geological Survey (2003, in Kuuskraa, 2007b) die Reserven auf
87,8 Mrd. m3, wahrend die Consulting Firma Advanced Resources International (Airlington,
USA) 1203 Mrd. m3 gewinnbare Reserven veranschlagt. Ahnliches gilt ebenfalls fiir dichte
Erdgaslagerstatten in Tonsteinen. Fortschritte in Exploration und Produktionstechnik wie
horizontale Bohrungen, Produktionsstimulierung und dichtere Bohrungsnetze flhrten zu
einem Anstieg der geschatzten gewinnbaren Reserven des Barnett Shales in Texas, USA,
von 85 Mrd. m3 im Jahr 1996 auf 736 bis 1388 Mrd. m3 im Jahr 2006 (Kuuskraa, 2007b).

Die nachgewiesenen Reserven an Erdgas in Tonsteinen in den USA wurden 1998 mit rund
99 Mrd. m3 angegeben und werden heute bereits auf 425 Mrd. m3 geschatzt. In vergleich-
barer Weise wurden auch die nachgewiesenen Erdgasreserven aus dichten Gesteinen von
1036 Mrd. m3 auf 2265 Mrd. m3 hoher bewertet (Snow, 2008).

Das groBte Potenzial weisen die GUS, Nordamerika und Zentralasien/China auf, aber auBer
fur die USA gibt es nur wenige belastbare Ressourcenabschatzungen. So betragen beispiels-
weise die Ressourcen in Kanada rund 10 000 Mrd. m3 gas-in-place (Reeves et al., 2007b).
Russum (2005) gibt flir Kanada bis zu 41 000 Mrd. m3 an. Auch Deutschland verfligt Gber
ein vergleichsweise hohes Ressourcenpotenzial (Abschnitt 8.2.5). Nach Holditch & Chianelli
(2008) betragen die weltweiten Erdgasressourcen in dichten Lagerstatten etwa 666 Bill. m3.
Davon entfallen auf die noch wenig untersuchten Vorkommen in Tonsteinen etwa zwei Drittel
der geschatzten Mengen (Tabelle 4.2).

Tabelle 4.2: Gesamtpotenzial von Erdgas in dichten Lagerstatten in Bill. m3 (Holditch &
Chianelli, 2008; Kawata & Fujita, 2001; Rogner, 1997).

Region/Reservoirgestein Ton Sand
Nordamerika 108,8 39
Sitdamerika 60,0 37
Westeuropa 14,4 10
Osteuropa 1,1 2
GUS 17,8 26
Mittlerer Osten und Nordafrika 72,2 23
stdliches Afrika 7,8 22
Zentralasien & China 99,9 10
Pazifik (OECD) 65,5 20
Rest-Pazifik 8,9 16
Sldasien 0 6
Welt 456 210

Obwohl Erdgas voraussichtlich in den dichten Formationen aller Sedimentbecken auftritt,
mussen die tatsachlichen Vorkommen erst durch Explorationstatigkeit nachgewiesen wer-
den. Darliber hinaus ist die tatsachliche Gewinnbarkeit in hohem Masse von der weiteren
technologischen Entwicklung und den wirtschaftlichen Rahmenbedingungen abhangig. Die
steigende Bedeutung der nicht-konventionellen Gasvorkommen aus dichten Formationen,
insbesondere in Landern mit begrenzten Gasreserven, spiegelt sich auch in einer europai-
schen Forschungsinitiative wider. Ein Konsortium aus europaischen Forschungsinstitutionen,
Universitaten und der Industrie plant ein mehrjahriges Projekt zur detaillierten Untersu-
chung der Verbreitung von Gas in dichten Tonsteinen in Europa (Leblond, 2008). Aufgrund
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dieses noch vergleichsweise geringen Wissens um die Verbreitung von nutzbarem Erdgas
aus dichten Gesteinen, spiegelt die in Abbildung 4.19 abgebildete regionale Verbreitung der
Vorkommen in gewissem MaBe auch den Stand der Exploration wieder.

Rest-Pazifik Sid-Asien
3,7% 0,8%
Pazifik (OECD) 12,8% | Nordamerika 22,2%

Zentral-Asien

& China 16,5 % Siidamerika
14,5%
siidl. Afrika 4,5% . . [ﬁ Westeuropa
Mittlerer Osten BUE i OO W
i 6,5%
und Nordafrika r 0,5%

14,3%

Abbildung 4.19: Regionale prozentuale Verteilung des Potenzials von Gasvorkommen in dichten
Lagerstatten.

4.3.2 Kohleflozgas

Kohleflozgas ist ein Oberbegriff fir alle natlrlichen Gasgemische, die in Verbindung mit
Kohle vorkommen. Dazu gehdren im Wesentlichen Flézgas und Grubengas (Tab. 4.3). Floz-
gas (Coalbed Methane, CBM) ist das aus Kohleflézen in unverritztem Gebirge etwa durch
eine Bohrung freigesetzte Gas. Das durch Bergbautatigkeit im Grubengebdude unmittelbar
oder spater austretende Kohleflézgas wird als Grubengas bezeichnet. Dieses gliedert sich
in das Coalseam Methane (CSM), welches im aktiven untertdagigen Kohlebergbau durch
Absaugung und Grubenbewetterung entfernt wird, und in das Coalmine Methane (CMM),
das im stillgelegten Bergwerk noch Uber Jahre aus den Fl6zen entweichen kann. Die drei
Gastypen CBM, CSM und CMM unterscheiden sich in der Regel in ihrer chemischen Zusam-
mensetzung (Tab. 4.3).

Tabelle 4.3: Gliederung von Kohlefl6zgas und mittlere Gehalte verschiedener Bestandteile der
verschiedenen Kohleflézgastypen.

Flozgas Grubengas
Coalbed Methane (CBM) Coalseam Methane (CSM) Coalmine Methane (CMM)
(Gas aus unverritztem Ge- (Gas aus aktiven Bergwer- (Gas aus stillgelegten Berg-
birge) ken) werken)
[Vol.-%]
CH, 90 - 95 25 - 60 60 - 80
co, 2-4 1-6 8 -15
Cco 0 0,1-04 0
o, 0 7-17 0
N, 1-8 4 - 40 5-32
C,., in Spuren
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Seit Jahrhunderten ist Kohlefldzgas aufgrund seiner Explosivitdt in Verbindung mit Sau-
erstoff im untertagigen Kohlebergbau als Sicherheitsrisiko und damit als die Produktivitat
einschrankender Faktor bekannt und gefiirchtet. Durch Grubengasexplosionen, so genannte
Schlagwetter, sterben noch immer mehrere hundert Bergleute jahrlich, wobei insbesondere
die VR China und die Ukraine die Statistik der Schlagwetteropfer anfiihren. Als GegenmaB-
nahmen werden Gruben mit Frischluft versorgt (bewettert) und Fléze Uber Bohrungen im
Vorhinein entgast.

In den vergangenen Jahrzehnten wurde das abgesaugte Kohleflozgas zunehmend energe-
tisch genutzt. Seit 1908 verwertete man Grubengas (CSM) im Saarland fiir die Dampfer-
zeugung. 1948 wurde in der Grube Hirschbach die erste CSM-Gasabsauganlage in Betrieb
genommen. 1935 wurde in Japan das erste Kraftwerk mit 700 000 m3/a Fl6zgas versorgt.
In den USA wird Kohlefl6zgas seit 1975 energetisch genutzt. Heute entfallen fast vier Flinftel
der weltweiten Fl6zgasférderung auf die USA.

Kohleflozgas ist generell in allen Kohlevorkommen zu erwarten, deren Kohlen das Reifestadi-
um der Flammbkohle von 0,7 % Vitrinitreflexion (Abschnitt 2.3.3) erreicht oder lberschritten
haben. Ab diesem Stadium setzt in der Kohle durch thermische Prozesse eine umfang-
reiche Methanbildung ein. Dabei missen die Versenkungsgeschichte der Lagerstatte und
die heutige geologische Situation eine Gasspeicherung erlauben. Die héchsten Gasinhalte
sind in Fett- bis Magerkohlen (Abb. 2.4) zu erwarten, wahrend sich die hohe Inkohlung
des Anthrazits negativ auf die Gasfihrung auswirken kann. Weichbraunkohlelagerstatten
sind aufgrund der geringen Maturitat ihrer Kohle flir eine Fl6zgasnutzung nicht oder nur in
seltenen Fallen geeignet.

Prinzipiell verfigen alle Lander, in denen Hartkohle lagert, Gber Kohlefl6zgas. Da sich For-
dertechniken weltweit technisch fortentwickeln und Energiepreise starken Schwankungen
unterliegen, kann auch Kohleflézgas regional wirtschaftlich werden, wenn auch derzeit noch
hdufig in Verbindung mit steuerlichen Anreizen. In manchen Landern wird Kohleflézgas zu
den Gasreserven beziehungsweise der Férderung des konventionellen Erdgases gerechnet.
Dadurch wird eine klare Abgrenzung von konventionellem und nicht-konventionellem Gas
erschwert.

Informationen zu Flozgasressourcen liegen derzeit nur zu 23 Landern und damit nur zu
rund einem Viertel aller Gber Hartkohle verfigenden Lander vor. Die weltweiten Fl6zgas-
ressourcen dieser Lander belaufen sich auf mindestens 135,5 Bill. m3 und maximal auf
372,5 Bill. m3. Die weite Spannweite spiegelt die noch immer groBen Unsicherheiten und
unterschiedlichen Vorgehensweisen bei der Abschatzung von Fl6zgasvorraten wider. In
einigen Fallen werden dabei nur ausbringbare Fl6zgasmengen bertcksichtigt, in anderen
Fallen der in-situ-Gasgehalt zugrunde gelegt. Zudem variieren die in die Vorratsabschatzung
einbezogenen Teufenhorizonte.

Die Angaben zu den weltweiten Reserven an Flozgas in Hohe von 1,7 bis 2,6 Bill. m3
basieren auf Informationen aus nur acht Landern. Damit ergeben sich bekannte Fl6zgas-
Gesamtressourcen von 137,2 bis 375,1 Bill. m3. Der geringe Anteil der Reserven von
nur rund 1 % bezogen auf die Gesamtressourcen beruht darauf, dass viele Lagerstatten in
ihrer Gasfihrung unzureichend untersucht sind. Zudem beschranken sich detaillierte Anga-
ben oft nur auf bergbaulich erschlossene Areale. Aus dem untersuchten aber unverritzten
Gebirge ist nur ein Bruchteil des in-situ-Gasinhaltes zu gewinnen und selbst die durch die
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Oberflachennahes Erdgas - Gefahr oder potenzieller Rohstoff?

Der Begriff oberflachennahes Erdgas (Shallow Gas) bezeichnet Erdgasvorkommen in einer Teufe
bis etwa 1000 m. Methan ist hier meist Hauptbestandteil; sein Ursprung kann sowohl mikrobiell
als auch thermogen sein (Abschnitt 2.1). Oberflachennahes Erdgas kommt weltweit sowohl
an Land als auch offshore vor. Die Méglichkeiten seiner Nutzung werden dabei insbesondere
dadurch eingeschrankt, dass sich viele dieser Vorkommen in jungen, nur gering verfestigten
Gesteinen befinden. Mit dem Erdgas und Formationswasser werden daher auch erhebliche Men-
gen feinkdrniges Sediment geférdert. Die Verteilung von oberflaichennahem Erdgas war bislang
weniger wegen des kommerziellen Wertes als vielmehr als Risikofaktor fiir Hochsee-, Bau- und
Bohrvorhaben von Interesse. Daneben kann oberflaichennahes Erdgas als Fundigkeitsindiz bei
der Aufsuchung tieferer Lagerstatten dienen.

Bekannt sind Vorkommen von oberflachennahen Erdgasvorkommen insbesondere aus der
Durchschallung des Untergrundes (Reflexionsseismik) im Zuge der Erddl- und Erdgasexplo-
ration. Reflexionsseismische Daten kdnnen auf zweierlei Art direkte Hinweise auf Kohlenwas-
serstoffanreicherungen erbringen: 1) Ist das Gas unregelmaBig im Sediment verteilt, weil es
beispielsweise schlotférmig aus tieferen Schichten aufsteigt, flihrt dies zu charakteristischen
unscharfen seismischen Abbildungen des Untergrundes. 2) Sammelt sich das Gas unter einer
Sperrschicht, verleiht dies der oberen oder unteren Grenzflache des Vorkommens anomale
Reflexionseigenschaften. Diese Anomalien sind haufig seitlich scharf begrenzt und bilden einen
akustisch auffalligen Bereich aus, im Geophysiker-Jargon Bright Spot genannt. Derartige Befunde
kénnen auch andere Ursachen als Erdgasvorkommen haben und hohe Gasgehalte missen sich
nicht zwangslaufig in der Seismik auBern. Bright Spots lassen also keinen eindeutigen Schluss
auf gasformige Bestandteile der Porenflillung zu. Ihre weiter einengende Beurteilung erfordert
Bohrlochmessungen, chemische Analysen von Bohrproben oder die vertiefte Untersuchung des
Reflexionsverhaltens. Trotzdem ist eine Erfassung und Klassifizierung von Bright Spots eine
wichtige Methode zur verbesserten Beurteilung der Erdgashoffigkeit einer Region, insbesondere
flr oberflachennahe Vorkommen.

In Deutschland sind oberflachennahe Erdgasvorkommen aus der Nordsee bekannt. Diese werden
von der BGR derzeit mit Hilfe reflexionsseismischer und geochemischer Methoden untersucht.
Das abgebildete seismische Profil der BGR aus dem Bereich der deutschen Nordsee zeigt einen
identifizierten Bright Spot, der vermutlich eine Anreicherung von oberflichennahem Erdgas
darstellt.

e St pleteiee L DINOEARO, -

Energierohstoffe 2009




Kohlegewinnung freigesetzten Grubengase entweichen zu einem GroBteil ungenutzt in die
Atmosphare.

Zur Uberschlagigen Prifung der weltweiten Fl6zgas-Gesamtressourcen wurden die in dieser
Studie angegebenen weltweiten Hartkohlegesamtressourcen in Hohe von 16,4 Bill. t mit
unterschiedlichen typischen Gasgehalten der Kohle von 3,5 und 15 m3/t multipliziert. Die
aus dieser Rechnung resultierenden weltweiten Fl6zgas-Gesamtressourcen belaufen sich
auf 49,2 Bill. m3 bei einem Gasgehalt von 3 m3/t, 82 Bill. m3 bei 5 m3/t beziehungsweise
246,1 Bill. m3 bei 15 m3/t. Lediglich bei einem angenommen Gasgehalt von 15 m3/t Hartkoh-
le liegen die errechneten Fl6zgas-Gesamtressourcen innerhalb der Spannweite der sich aus
der Summierung der einzelnen Landerangaben ergebenden Fl6zgas-Gesamtressourcen. Dies
legt den Schluss nahe, dass die Fl6zgasvorratsangaben vieler Lander auf Abschatzungen der
in-situ-Gasgehalte basieren. In einigen Kohlebecken kénnen tatsachlich in-situ-Gasgehalte
von mehr als 20 m3/t vorkommen. Allerdings wird bei Vorratsbetrachtungen haufig davon
ausgegangen, dass lediglich 10 bis 20 % des in-situ-Gases forderbar sind.

Uber die regional gréBten Flézgasressourcen verfligt die GUS mit 53,8 bis 157 Bill. m3,
woran Russland und die Ukraine maBgeblich Anteil haben. Fiir Nordamerika werden mit 23
bis 133 Bill. m3 nur unwesentlich weniger Ressourcen berichtet, die sich fast ausschlieBlich
in Kanada und den USA befinden (Abb. 4.20). In Austral-Asien mit den drittgréBten Fl6z-
gasressourcen (52 bis 68 Bill. m3) sind vor allem die VR China und Australien zu nennen.
Mit 7 bis 13 Bill. m3 verfligt Europa Uber vergleichsweise geringe Fl6zgasressourcen, die
insbesondere in Deutschland, Polen, der Turkei und GroBbritannien lagern. Wahrend fir
Afrika nur aus Stdafrika mit 0,1 bis 0,9 Bill. m3 von Fl6zgasressourcen berichtet wird, weist
der Nahe Osten keine bekannten Ressourcen aus.

Nach heutiger Kenntnis verteilen sich die Kohleflozgasreserven zu rund 74 %, entsprechend
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Abbildung 4.20: Ressourcen an Kohleflézgas 2007: Minimale und maximale Angaben flir die zehn
wichtigsten Lander.

1,6 Bill. m3, auf Nordamerika, gefolgt von Austral-Asien mit rund 0,4 Bill. m3 und Europa
mit 0,4 Bill. m3. Zu den Landern mit den gréBten Flozgasreserven zahlen Kanada mit 0,5
bis 1,4 Bill. m3, die USA mit 0,6 Bill. m3, Australien mit 0,3 Bill. m3 sowie die VR China und
Polen mit jeweils 0,1 Bill. m3 (Abb. 4.21).
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Abbildung 4.21: Reserven an Kohleflézgas nach Landern 2007. Die Prozentangaben beziehen sich
auf Fl6zgasreserven in Hohe von 2,15 Bill. m3. Dieser Wert ergibt sich durch
Einbeziehung des Mittelwertes fiir die kanadischen Fl6zgasreserven in Héhe von
963 Mrd. m3.

Zur ErschlieBung und Forderung von Flozgas (CBM) kdnnen Bohrungen in das unverritz-
te Gebirge vorgetrieben werden (Abb. 4.22). In diesen Bohrungen werden die jeweiligen
Zielhorizonte mithilfe der Spiilfliissigkeit unter hohen Dricken hydraulisch stimuliert (Frac).
Die dabei entstehenden Risse im Zielhorizont sorgen fir eine wesentliche Erhéhung der
Zuflussraten des Flézgases. Das geférderte Flézgas wird nach der Trocknung entweder di-
rekt in einem Gasmotor der Verbrennung zugefiihrt oder in eine Gaspipeline eingespeist.
Die weltweit héchste CBM-Férderung weist die USA auf, wo bisher mehr als 60 000 CBM-
Bohrungen abgeteuft wurden (IEA, 2009).

1. Bohren 2. Fraktur 3. Produktion

Abbildung 4.22: Arbeitsschritte zur Férderung von CBM.

Die ErschlieBung von Grubengas aus stillgelegten Kohlebergwerken (CMM) erfolgt anders
als beim Fl6zgas (CBM). Da das Grubengas unter geringerem Druck steht, wird es Uber eine
Bohrung beziehungsweise einen existierenden Schacht abgesaugt. Pradestiniert fur diese
Art der Gewinnung von Flo6zgas sind Lander mit vielen bereits stillgelegten Kohlegruben im
Tiefbau, wie beispielsweise Deutschland und GroBbritannien.
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Die Gewinnung von Grubengas aus aktiven Bergwerken erfolgt haufig primar aus Sicherheits-
grinden zur Vermeidung von Schlagwettern. Die Vorentgasung der Fl6ze beziehungsweise
der betreffenden Abbaubereiche erfolgt in den meisten Fallen Uber untertédgige Bohrungen.
Diese groBtenteils horizontalen Bohrungen werden dabei entweder direkt in das Kohlefl6z
oder in unmittelbar darunter oder darlber befindliche Horizonte abgeteuft.

Die weltweite Forderung von Kohlefl6zgas insgesamt belief sich 2007 auf 63,3 Mrd. m3. Das
entspricht bereits einem Anteil von 2,1 % der Welt-Erdgasférderung. Damit erhdhte sich die
weltweite Kohleflézgasférderung um rund 50 % gegenlber 2001 mit 42,3 Mrd. m3 (BGR,
2003) beziehungsweise verdreifachte sich nahezu gegentiber 1997 mit damals 23 Mrd. m3
(Bibler et al., 1998). Dieser Trend zeigt die besonders in einigen Industrielandern rasante
Entwicklung der Kohleflozgasnutzung in den vergangenen Jahren. Die Gewinnung von gro-
Beren Mengen an Kohleflézgas stammt dabei aus Landern, wo insbesondere CBM geférdert
wird. Dazu gehoren derzeit die USA, Kanada, Australien und die VR China, die 2007 zusam-
men 96,3 % der weltweiten Kohleflézgasférderung erbrachten. Die USA dominieren bei der
weltweiten Kohleflézgasférderung mit einem Foérderanteil von 78,5 % (Abb. 4.23), gefolgt
von Kanada mit 11,6 %, Australien mit 3,9 % und der VR China mit 2,2 %. Alle weiteren
Lander, wie die Ukraine, Deutschland, GroBbritannien, Polen, Russland, die Tschechische
Republik und Kasachstan, besitzen bei einer Jahresférderung von weniger als 1 Mrd. m3
Kohleflézgas einen Forderanteil von unter 1 % (Abb. 4.23).
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Abbildung 4.23: Férderung von Kohleflézgas (insgesamt 63,3 Mrd. m3) 2007 im Vergleich der
zehn wichtigsten Lander.

Kinftig dirfte die Kohleflézgasforderung vor allem in der VR China, Kanada und Australien
gréBere Zuwachse erfahren. In den USA, wo rund die Halfte der Forderung aus dem San-
Juan-Becken stammt, belief sich der relative Zuwachs zwischen 2002 und 2007 auf rund
9 % bei einem bereits hohen Férderniveau (EIA, 2009). Die kanadische CBM-Fdrderung,
die signifikante Zuwachse erst seit 2002 verzeichnet (ERCB, 2008), steckt im Vergleich
zum Nachbarn USA noch in den Kinderschuhen (EPA, 2009). Mehr als 90 % der kanadi-
schen CBM-Férderung kommen aus der Provinz Alberta, wo 2007 insgesamt 9339 CBM-
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Bohrungen in Betrieb waren. Das Energy Resources Conservation Board (ERCB) schatzt,
dass sich die CBM-Forderung Albertas bis 2017 im Vergleich zu 2007 in etwa verdreifachen
wird (ERCB, 2008). Die chinesische Kohleflézgasférderung soll in den kommenden Jahren
ebenfalls stark expandieren. Eigens dafiir wurde 1995 die China United Coalbed Methane
Corporation gegriindet. So sehen die Planungen flr die chinesische CBM-Gewinnung bereits
fur das Jahr 2010 eine Férderung von 10 Mrd. m3 vor, die bis 2020 bis auf 40 Mrd. m3
ausgeweitet werden soll. Eigens flir den Transport von CBM ist der Bau von Pipelines sowie
CBM-Verflussigungsanlagen vorgesehen (Qiu, 2009).

In Australien vervierfachte sich die Kohleflézgasférderung zwischen 2002 und 2007 und
halt mittlerweile einen Anteil von 7 % an der australischen Erdgasfdérderung. Die austra-
lische CBM-Fdrderung stammt zu 95 % aus dem Bundesstaat Queensland. Die restlichen
5% werden in dem Bundesstaat New South Wales geférdert. Mit Blick auf acht weitere
aktuelle CBM-Projekte und funf geplante Verflissigungsanlagen in Queensland kann davon
ausgegangen werden, dass sich die australische CBM-Forderung kiinftig weiter erhdéhen
wird (ABARE, 2009). Mit Ausnahme der Ukraine besitzt die Exploration auf und die Nutzung
von CBM in den Landern der GUS nur eine untergeordnete Prioritat, da hier groBe kon-
ventionelle Erdgaslagerstatten vorhanden sind. In Deutschland wird Grubengas in regional
bedeutsamen Kleinkraftwerken zur Stromerzeugung und zur Kraft-Warme-Kopplung genutzt
(Abschnitt 8.2.5).

4.3.3 Erdgas in Aquiferen — Renaissance mit Geothermie?

Als Erdgas in Aquiferen (kurz: Aquifergas) wird im Grundwasser geldstes Gas bezeichnet.
Fast alle pordsen Gesteine unterhalb des Grundwasserspiegels enthalten geringe Mengen
an Methangas (Marsden, 1993). Aufgrund der geringen Wasserloslichkeit von Methan sind
die Konzentrationen im Grundwasser generell niedrig. Die Ldslichkeit von Methangas als
Hauptbestandteil von Erdgas erhdht sich aber mit zunehmender Tiefe und damit steigendem
Druck, so dass erhebliche Mengen an gelostem Gas im tieferen Grundwasser vorkommen
kdénnen. Unter normalem Druck des Grundwassers (hydrostatischer Druck) kann die Léslich-
keit von Methan auf Gber 5 m3/m3 ansteigen (Abb. 4.24). In Bereichen des Untergrundes,
in denen Uberdruck herrscht (maximal lithostatischer Druck) kénnen mehr als 10 m3/m3
geldst sein. Aus Zonen mit hohen tektonischen Spannungen sind sogar Gasgehalte von bis
zu 90 m3/m3 bekannt.

Verglichen mit anderen nicht-konventionellen Gasressourcen hat Aquifergas gegenwartig
ein sehr geringes 6konomisches Potenzial. Aus Sicht der Kohlenwasserstoffindustrie lohnt
es derzeit daher nicht darauf zu explorieren. Um Uberhaupt einen Teil der Vorkommen nut-
zen zu kénnen, werden aktuell Verfahren diskutiert, die bereits vor Jahren entwickelt, aber
aufgrund der kostenglnstigen und leichten Verfligbarkeit von konventionellem Erdgas nicht
weiter verfolgt wurden. Als potenziell gewinnbar gelten danach Gasvorkommen in heiBen
Grundwassern, die unter starkem Uberdruck stehen. Erst die Kombination von verschie-
denen Energiesystemen lasst dabei den Beginn einer wirtschaftlichen Nutzung von Erdgas
aus Aquiferen in greifbare Nahe ricken.

Im Gegensatz zur Gasproduktion aller konventionellen und nicht-konventionellen Erdgasla-
gerstatten, muss beim Aquifergas das Grundwasser als Tragermaterial mit geférdert werden,
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um das im Wasser gel6ste Erdgas gewinnen zu kénnen. Der dafir nétige Aufwand steht aber
in der Regel in einem Missverhaltnis zu dem erreichbaren Energiegewinn aus dem Erdgas.
Selbst in Gebieten mit bestehender Infrastruktur und bei weltweit hohen Gaspreisen bleibt
dieser Ansatz daher unwirtschaftlich. Erst wenn neben der chemischen Energie des Erdgases
auch die hydraulische und die geothermische Energie des Grundwassers in ausreichender
Weise genutzt werden kdnnen, ist nach derzeitigem Stand eine wirtschaftliche Nutzung in
einem Hybridkraftwerk zukinftig vorstellbar (Abb. 4.25). Geeignete Voraussetzungen da-
fur bieten geothermale Aquifere unter Uberdruck, sogenannte geopressured-geothermale
Aquifere. In Sonderfallen kénnen aber auch andere im Grundwasser geldste Stoffe wie
beispielsweise Jod eine Wirtschaftlichkeit der Erdgasnutzung bedingen.

Methanléslichkeit in Wasser (m*/m®)
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Abbildung 4.24: Loéslichkeit von Methan in Grundwasser als Funktion der Teufe berechnet nach
Battino (1984) und Haas (1978).

Als geopressured-geothermale Aquifere werden heiBe Grundwasservorkommen bezeichnet,
die im Vergleich zu ihrer Tiefenlage unter ungewohnlich hohem Druck stehen. Typischerwei-
se finden sich derartige Vorkommen in der Erdkruste in Tiefen zwischen 3000 und 7000 m
(Dickson & Fanelli, 2004). Aufgrund des Uberdrucks verhalten sich die Wasser artesisch und
stromen beim Anbohren allein aufgrund der Druckdifferenz an die Erdoberflache.

Weltweit sind bislang etwa 60 Gebiete mit hoffigen geopressured-geothermalen Aquiferen
bekannt, deren Gasgehalt zusammen auf 2500 Bill. m3 geschatzt wurde (Perrodon et al.,
1998). Besonders gut erforscht ist dabei das Potenzial der Region am nérdlichen Golf von
Mexiko, wo aufgrund von tausenden Bohrungen und intensiver geophysikalischer Exploration
auf konventionelle Lagerstatten die Untergrundverhaltnisse sehr gut bekannt sind. Bereits
in den 1970er Jahren wurden die hier enthaltenen Erdgasmengen in Aquiferen auf 650 bis
1700 Bill. m3 geschatzt (Papadopulos et al., 1975; Wallace et al., 1979). Dieses Potenzial
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wirde nach aktueller Einschatzung aber ohne die gleichzeitige Nutzung der in etwa dop-
pelt so groBen Menge an geothermaler Energie weiterhin, womdéglich aber auch dauerhaft
unwirtschaftlich bleiben (Massachusetts Institute of Technology, 2006).
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Abbildung 4.25: Schematisches Diagramm eines Hybridkraftwerks zur Nutzung von drei aus geo-
pressured-geothermalen Aquiferen gewinnbaren Energien: hydraulische Energie,
geothermische Energie und chemische Energie (Aquifergas).

Die Entwicklung von Technologien zur Nutzung der geopressured-geothermalen Aquifere
wurde im Rahmen von Forschungsprogrammen des U.S. Department of Energy zwischen
1979 und 1990 vorangetrieben. Nach umfangreichen Langzeituntersuchungen wurde 1989
an der Bohrung Pleasant Bayou (Texas) ein hybrides 1 MW Testkraftwerk in Betrieb genom-
men, das die Energie jeweils zur Halfte aus heiBem Wasser und dem gelésten Erdgas gewann
(Campbell and Hatter, 1991). Obwohl der Betrieb des Kraftwerks weniger als ein Jahr dauerte
und die hydraulische Energie des Wassers nicht genutzt werden konnte, wurde die technische
Machbarkeit erfolgreich festgestellt (ARCORE, 2007). Aufgrund der damals vergleichsweise
niedrigen Preise fir Erdél und Erdgas blieb das Projekt jedoch unwirtschaftlich.

Konventionelle Methoden zur Produktion von Kohlenwasserstoffen aus Erdél- und Erdgas-
bohrungen sind darauf ausgerichtet, durch geeignete Regulierung mdéglichst wenig Wasser
als unerwiinschtes Nebenprodukt mit zu férdern. Wird der Wasseranteil zu hoch, bedeutet
dies zumeist das Ende der Produktion. Im Gegensatz dazu werden bei geopressured-geother-
malen Aquiferen moglichst hohe Durchflussraten an Wasser bendétigt, um eine Wirtschaft-
lichkeit zu erreichen. Weitere Faktoren wie das Gesamtvolumen des Vorkommens und die
enthaltene Gasmenge, Porositat und Permeabilitat oder die Tiefenlage beeinflussen hingegen
in vergleichbarer Weise wie bei konventionellen Erdgasvorkommen die Wirtschaftlichkeit.
Von besonderer Bedeutung ist die Salinitat des Wassers, da bei steigenden Salzgehalten
die Loslichkeit des Methans sinkt. Diese und weitere Parameter wurden in einer Studie am
Beispiel von ausgewahlten Vorkommen im nérdlichen Golf von Mexiko hinsichtlich einer 6ko-
nomischen Nutzung von geopressured-geothermalen Aquiferen modelliert (Griggs, 2005).
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Danach gab es bereits zum Zeitpunkt der Veroéffentlichung der Studie einige Lokationen,
die bei angemessenen Strom- und Gaspreisen als aussichtsreiche Lagerstatten identifiziert
werden konnten. Entscheidend flir einen wirtschaftlichen Erfolg sind ausreichend hohe Gas-
gehalte, da deren Wertschépfungspotenzial auch durch ein gréBeres geothermales Potenzial
nicht ausgeglichen werden kann (Griggs, 2005).

Gerade die U.S.-amerikanischen Vorkommen in der Region am Golf von Mexiko zahlen zu den
aussichtsreichsten Stellen, an denen eine kommerzielle Produktion von Aquifergas beginnen
kdonnte. Andere Staaten, wie beispielsweise Russland, verfolgen hingegen keine Strategie
zur Gewinnung von Aquifergas. In Italien wurde die Produktion von Erdgas aus flachen
Aquiferen aufgrund von starken Landsenkungen bereits 1962 eingestellt (Bonham, 1979).
Eine erfolgreiche Produktion von Aquifergas gibt es seit vielen Jahren in Japan. Die jahrliche
Férderung von 500 Mio. m3 ist allerdings nur wirtschaftlich als Nebenprodukt der Jodextrak-
tion aus den geférderten Solen. In Deutschland wurde die Nutzung des Energiepotenzials
von geopressured-geothermalen Aquiferen im Sommer 1982 an der Thermalwasserlager-
statte Bad Endorf beispielhaft getestet. Die berechnete Leistung bei einer voraussichtlichen
Betriebsdauer von funf Jahren lag hier bei knapp 1 MW, wobei Erdgas und Thermalwasser
jeweils zur Halfte beitragen wiirden (von Hantelmann et al., 1983). Bis heute wird diese
Thermalwasserlagerstatte aber ausschlieBlich zu balneologischen Zwecken genutzt.

Die weltweit im Grundwasser geldsten Gasvolumen sind immens und Ubersteigen die be-
kannten konventionellen Erdgasvorkommen um ein Mehrfaches. Das gesamte im Grund-
wasser der Erde geldste Aquifergas wurde auf die gewaltige Menge von 10 000 000 Bill. m3
geschatzt (Kortsenshtejn, 1979) und wirde unter Normaldruck etwa das doppelte Volumen
der Erdatmosphére einnehmen. Ahnlich wie bei dem im Gashydrat enthaltenen Erdgas diirfte
aber nur eine sehr geringe Menge technisch Uberhaupt forderbar und ein noch kleinerer
Anteil letztlich auch wirtschaftlich gewinnbar sein. Dennoch besitzt Aquifergas ein nicht zu
unterschatzendes Potenzial, besonders wenn es gelingt durch verbesserte Technologie die
Extraktion des gelésten Erdgases zu erleichtern.

Zukinftige Innovationen zur Entwicklung der Nutzung von Aquifergas sind vermutlich sowohl
aus der Erdél-Erdgasbranche wie auch aus der Geothermie zu erwarten. Die Motivation der
Kohlenwasserstoffindustrie begriindet sich vor allem darin, mit ihrer bereits bestehenden
Infrastruktur auch Uber das Ende der konventionellen Férderung hinaus 6l- und gashaltige
Thermalwasser férdern zu kdnnen. Aus Sicht der Geothermie bietet die zusatzliche Nutzung
des Methans einen moglicherweise entscheidenden wirtschaftlichen Anreiz. Bei einer weite-
ren Erhéhung der konventionellen Erdgaspreise kdnnte damit die Nutzung von Aquifergas
als Komponente in einem hybriden Energiesystem vor einer Renaissance stehen.

4.3.4 Gashydrat - das , gefrorene Erdgas™

Natlrliches Gashydrat ist in Eis gebundenes Erdgas und wurde erst Ende der 1960er Jahre
entdeckt. Wasser und Gas kdénnen bei hohem Druck und niedriger Temperatur eine eisahn-
liche, kristalline Substanz bilden, die als Gashydrat bezeichnet wird. Die Wassermolekile
bilden dabei eine kafigartige Kristallstruktur (Klathrat), in der Gasmoleklile wie Methan,
aber als Nebenbestandteile auch andere Kohlenwasserstoffe (Ethan, Propan, Butan) so-
wie Kohlendioxid und Schwefelwasserstoff, eingeschlossen sein kénnen. Aufgrund dieser
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besonderen Struktur kann ein Kubikmeter Gashydrat 164 Kubikmeter Methan binden. Da
natlrliches Gashydrat Gberwiegend Methan enthalt, wird es auch Methanhydrat oder ge-
frorenes Erdgas genannt.

Mittlerweile sind weltweit Vorkommen von Gashydraten bekannt, die jedoch aufgrund der
besonderen Bildungsbedingungen mit niedriger Temperatur und hohem Druck allgemein
nur schwer zuganglich sind. Das Stabilitatsfeld von Gashydrat nach Druck- und Tempera-
turbedingungen kann in marinen Sedimenten unter hoher Wasserbedeckung oder in Per-
mafrostgebieten der Arktis (kontinentales Gashydrat) erreicht werden (Abb. 4.26). Marine
Gashydratvorkommen sind dabei auf Bedingungen beschrankt, die durch Wassertiefen gro-
Ber etwa 400 m und niedrige Wassertemperaturen am Meeresboden definiert werden (Abb.
4.26). Aufgrund des natlrlichen Temperaturanstiegs mit zunehmender Sedimenttiefe kann
sich die Gashydratstabilitatszone nur bis in Tiefen von etwa 1000 m unter dem Meeresbo-
den erstrecken. Kontinentales Gashydrat ist an die Verbreitung des Permafrostes gebunden
und kann aufgrund der niedrigen Temperaturen in Tiefen zwischen etwa 200 m bis 2000 m
vorkommen (Abb. 4.26).

GASHYDRAT IM PERMAFROST
GASHYDRAT IM MEER

Temperatur (°C)
Untere Grenze - 10 20
des Gashydrat
-Stabilititsfeldes Stabineitatcid

Erdgas

Druck {Mpa)

Gashydrat

Abbildung 4.26: Vorkommen von Gashydrat: Im marinen Bereich (links) und in Permafrostgebie-
ten (rechts). Kleines Diagramm: Gashydrat ist stabil bei niedriger Temperatur
und hohem Druck.

Die Bildung von Gashydrat ist von vier Grundfaktoren abhangig: hoher Druck, niedrige
Temperatur, ausreichende Verfligbarkeit von Methan und das Vorhandensein von Wasser.
Ist nur eine dieser Voraussetzungen nicht erflllt, kann sich kein Gashydrat bilden. Wahrend
Wasser zumeist in ausreichender Menge vorliegt, ist die Zufuhr von Methan vielfach ein
limitierender Faktor.

Im Gegensatz zu konventionellen Erdgaslagerstatten mit einem als Gaskappe bezeichneten

Bereich mit freiem Erdgas sind Gashydratvorkommen in der Regel nicht klar umgrenzt; das
Gashydrat ist unregelmaBig verteilt. Eine Reservoirabschatzung ist daher prinzipiell schwie-
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riger und hat zur Folge, dass Angaben Uber gegebenenfalls férderbare Erdgasmengen aus
Gashydrat mit groBen Unsicherheiten behaftet sind. Wichtige Kriterien fur die Klassifizierung
einer Lagerstatte sind neben dem Gesamtpotenzial insbesondere die Reservoireigenschaften,
wie die Verteilung des Gashydrats, die Durchlassigkeit des Speichergesteins und, ob das
Gashydrat von freiem Erdgas unterlagert wird.

Die insgesamt in Gashydrat gebundene Erdgasmenge ist trotz groBer Unsicherheiten der
Abschatzungen gewaltig und ubersteigt die konventionellen Erdgasmengen um ein Mehr-
faches. Bis heute wurde Gashydrat weltweit an etwa 100 Lokationen durch geophysikali-
sche, geochemische oder geologische Hinweise angezeigt und an lber 20 Orten beprobt
(Abb. 4.27). Trotz der sich stetig verbessernden Informationsbasis Uber die Verbreitung
von Gashydratvorkommen variieren die Angaben Uber die weltweit gespeicherten Erdgas-
mengen in Gashydraten erheblich. Aktuelle Schatzungen schwanken zwischen 1000 und
120 000 Bill. m3 Erdgas in Gashydrat. Dabei werden um zwei Zehnerpotenzen gréBere
Vorkommen im marinen Bereich vermutet als in Permafrostgebieten (Council of Canadian
Academies, 2008). Verglichen mit konventionellem Erdgas ware damit etwa die 2 bis 10-
fache Menge an Erdgas in Gashydrat gebunden (Abb. 4.28).
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Abbildung 4.27: Nachweise von Gashydrat weltweit mit Nennung im Text erwahnter Vorkommen.

Fir eine Abschatzung der technisch und 6konomisch férderbaren Gasmengen aus Gashyd-
ratvorkommen sind die abgeschatzten Gesamtmengen unerheblich. Wichtiger fiir den Beginn
einer Produktion ist die Identifizierung und Klassifizierung von Vorkommen, die fir eine
industrielle Nutzung tatsachlich geeignet sind (Abb. 4.28). Die beste Aussicht besteht hier
bei leicht zuganglichen Vorkommen nah an vorhandener Infrastruktur wie beispielsweise in
Nordalaska. Von besonderem wirtschaftlichen Interesse sind zudem Vorkommen, die sich
in Gesteinen mit einer hohen Durchlassigkeit flr geférdertes Erdgas befinden (Max et al.,
2006). Im Gegensatz zu den bislang nur groben Abschatzungen der prinzipiell vorhandenen
Mengen, veroéffentlicht der USGS in einer aktuellen Studie erstmalig eine Abschatzung des
technisch gewinnbaren Erdgasvolumens in Gashydrat fir ein definiertes Gebiet. Demnach
wird fir Nordalaska mit einer Erdgasmenge von Uber 2,4 Bill. m3 gerechnet, die mit den
heutigen Methoden bereits produziert werden kénnten (Collett et al., 2008). Hat eine kom-
merzielle Produktion dort erst einmal begonnen, ist davon auszugehen, dass sich, ahnlich
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wie bei anderen ehemals nicht-konventionellen Erdgasvorkommen wie Flézgas, das Potenzial
weiter vergroBern wird. Allerdings wird ein groBer Teil des Gashydrats, insbesondere in ma-
rinen Sedimenten, langfristig und womadglich dauerhaft nicht erschlossen werden kénnen.

.,
4
/
/
: NS

Ressourcenpotential Ressourcenpotential
von Erdgas aus Gashydrat konventionelles Erdgas

Abbildung 4.28: Gesamtpotenzial von Erdgas in Gashydrat und konventionellem Erdgas als Res-
sourcenpyramide (verandert nach Boswell & Collett, 2006).

Wenn von potenziellen Férdermdglichkeiten im Zusammenhang mit Gashydrat gesprochen
wird, so gehen alle realistisch erscheinenden Ansdtze von einem Szenario aus, bei dem
das Gashydrat bereits im Gestein ,geschmolzen™ wird. Das dabei mobilisierte Erdgas kann
konventionell durch Produktionsbohrungen unter Verwendung bereits erprobter Technik
geférdert werden. Bergbauliche Verfahren oder Tagebaue erscheinen unrealistisch, da der
zu erwartende Nutzen in keinem Verhaltnis zu Aufwand und Umweltrisiko stiinde und zudem
das freigesetzte Erdgas aus Gashydrat nur unter groBen Verlusten aufgefangen werden
kdnnte.

Bei Vorkommen, die durch Bohrungen aufgeschlossenen werden, besteht die technische
Herausforderung darin, eine kontinuierliche Mobilisierung des Erdgases zu erreichen. Im
Rahmen von internationalen Forschungs- und Testprogrammen in der nordamerikanischen
Arktis wurde dieser Prozess durch Verfahren basierend auf Druckabfall und/oder Tempe-
raturerhéhung im Gestein erfolgreich erprobt. Auch die seit langem routinemaBig beim
Erdgastransport in Pipelines eingesetzten chemischen Inhibitoren kdnnen durch die Herab-
setzung des Gefrierpunktes quasi nach dem Streusalz-Prinzip zur Mobilisierung des Erdgases
aus Gashydrat beitragen. Als weitere bislang aber noch nicht in der Praxis erprobte Még-
lichkeit wird die Injektion von Kohlendioxid (CO,) diskutiert, um das Methan im Gashydrat
bereits im Gestein durch CO,-Gashydrat zu ersetzen (Moridis & Collet, 2003).

Die Bedingungen fiir die Erdgasproduktion aus Gashydrat sind besonders dann attraktiv,
wenn freies Gas unterhalb des Gashydratvorkommens vorhanden ist (Moridis & Collet, 2004).
Lagerstatten dieses Typs kénnten voraussichtlich mit bereits bekannter Technik aus der
konventionellen Erdgasgewinnung produziert werden. Die notwendige Drucksenkung wirde
dabei durch die Produktion des freien Erdgases relativ leicht erreicht werden. Gas aus der
Destabilisierung von Gashydrat wirde in der Folge in das Reservoir der Erdgaslagerstatte
eindringen, so dass je nach Beschaffenheit des Speichergesteins der Reservoirdruck durch
die Gasextraktion aus der Lagerstatte reguliert werden kénnte. Dieser Prozess lief wahr-
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scheinlich bereits bei der Forderung von Erdgas aus Gashydrat im sibirischen Messoyakha-
Feld ab. In den 1970er Jahren war dort ohne Kenntnis der Existenz von Gashydrat im Bereich
der konventionellen Erdgaslagerstatte Erdgas gefordert worden, und der Lagerstattendruck
sank erwartungsgemaB ab. Wahrend einer Férderpause wurde ein so nicht vorhergesehe-
ner Wiederanstieg des Druckes beobachtet, der im Nachhinein mit der Destabilisierung von
Gashydrat in Zusammenhang gebracht wurde.

Fur eine gezielte Férderung von Erdgas aus Gashydrat muss lber die schwierige Charakteri-
sierung von Umfang und Inhalt der Lagerstdtte hinaus eine Auswahl und selektive Anpassung
der Fordertechnik erfolgen. Im Vergleich zu einer Lagerstatte mit konventionellem Erdgas ist
daher ein hdherer Kostenaufwand flr die ErschlieBung von Gashydratvorkommen notwendig.
Ein Durchbruch bei der Gashydratférderung wird deshalb voraussichtlich dort erfolgen, wo
die Risiken eines Fehlversuches minimiert werden kénnen. Beispielhaft erscheint hier das
~Mount Elbert" Verbundprojekt (Nordalaska) zwischen dem U.S. Department of Energy, BP
Exploration und dem U.S. Geological Survey. Auf Basis einer bereits bestehenden Infrastruk-
tur der Ol- und Gasindustrie, seit Jahren laufenden Forschungsprogrammen mit staatlicher
Unterstlitzung und geologisch besonders geeignet erscheinenden Gashydratvorkommen
laufen derzeit die Vorbereitungen flir den ersten Langzeitproduktionstest weltweit.

Noch hat eine kommerzielle Produktion von Erdgas aus Gashydrat nicht begonnen. Staaten
mit geringen oder sich erschépfenden eigenen Vorkommen an konventionellen Energieroh-
stoffen forcieren aber aktuell ihre Anstrengungen, um eine baldige Gashydratnutzung zu
erreichen (Abb. 4.29). Anhand beispielhaft ausgewahlter Positionen und Aktivitaten von
Staaten und internationalen Programmen kann der derzeitige Stand ermessen werden:

In den USA beurteilt das U.S. Department of Energy die nationalen Gashydratvorkommen
insbesondere im Permafrost von Alaska (Abb. 4.27) und im Golf von Mexiko als groBte
Kohlenwasserstoffressource des Landes. Nach eigenen Schatzungen kénnte der zuklnftige
Gasverbrauch des Landes vollstandig aus diesen heimischen Gashydratvorkommen ge-
deckt werden. Selbst konservative Einschatzungen einer Nutzung von nur einem Prozent
der Gashydratressourcen fihren zu einer Verdoppelung der nutzbaren Erdgasvorkommen
der USA. Zur Erforschung dieser aus geologischer Sicht vielversprechenden Vorkommen
wurde von der US-Regierung eine Interagency Roadmap for Methane Hydrate Research and
Development aufgelegt (Department of Energy, 2006). Bei ihrem Vorgehen setzt die U.S.-
amerikanische Regierung stark auf internationale und industrielle Forschungskooperationen
und sieht sich in der Rolle des globalen Vorreiters in der Gashydratforschung (Collett, 2004;
Sloan & Koh, 2008).

Einen sehr zielstrebigen Kurs verfolgt Japan bei der Nutzbarmachung von Gashydrat. In
den letzten funf Jahren waren die unter japanischer Regierungsbeteiligung bewilligten F6r-
dergelder flir die Gashydratforschung héher als die aller anderen Nationen. Die Motivation
Japans flr ein nachdrickliches Engagement in der Gashydratforschung kann dabei aus der
weitgehenden Abhangigkeit des Landes von Importen fossiler Energierohstoffe abgeleitet
werden. Im Rahmen des Japan’s Methane Hydrate Exploitation Program sollen bei einer
Laufzeit bis 2016 technische Entwicklungen fir die Exploration und Gewinnung der marinen
Gashydratvorkommen in der Nankai Subduktionszone vor der japanischen Pazifikkliste vo-
rangetrieben werden. Die ErschlieBung der japanischen Gashydratvorkommen wiirde eine
Deckung des nationalen Bedarfs an Erdgas flr einen Zeitraum von etwa einhundert Jahren
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gewahrleisten (Research Consortium for Methane Hydrate Resources in Japan, 2001; Ta-
kahashi und Tsuji, 2005).

Neben weiteren Industrienationen mit hochentwickelter Forschungsinfrastruktur wie Sud-
korea unterstitzen gerade auch Schwellen- und Entwicklungslénder eine derartige auf Ex-
ploration ausgerichtete Forschung (Abb. 4.29). Dazu gehdren mit China und Indien Lander,
deren Bemihungen insbesondere auf marine Gashydratvorkommen in ihren eigenen aus-
schlieBlichen Wirtschaftszonen als potenzielle heimische Energiequelle ausgerichtet sind.
Anders zeigt sich die Lage flr sehr rohstoffreiche Lander. So wurde in Russland zwar das
energiewirtschaftliche Potenzial von Gashydrat in den Permafrostgebieten Sibiriens frithzei-
tig erkannt. Auch wurden die ersten offshore-Gashydratvorkommen 1972 von russischen
Wissenschaftlern im Schwarzen Meer nachgewiesen. Da Russland aber lber groBe kon-
ventionelle Erdgasvorkommen verfligt, gibt es momentan, trotz vorhandenem Know-how
und Erfahrungen auf dem Gebiet der Gashydratforschung, keine national koordinierten
Forschungsprogramme mit dem Ziel der Nutzbarmachung. Dennoch existieren auch hier
Planungen, das als gewaltig betrachtete Potenzial von Gashydrat mittelfristig zu erschlieBen.
Hintergrund dieser Uberlegungen ist der Gedanke, die bereits bestehende Infrastruktur zur
Gasférderung insbesondere in Sibirien nach der Erschépfung konventioneller Gaslagerstatten
weiter zu nutzen.

arktische Vorkommen
USA :

Siidkorea marine Vorkommen

N ene Vorkommen ]

Indien

2000 2010 2020 Jahr

Abbildung 4.29: Laufzeiten wichtiger staatlicher Programme mit dem Ziel einer wirtschaftlichen
Gewinnung von Erdgas aus Gashydrat.

Deutschland besitzt keine eigenen Gashydratvorkommen, gehért aber in der Meerestechnik
und Gashydratforschung zu den international fihrenden Nationen. Damit verfligt Deutsch-
land Gber das Potenzial, sich an der Entwicklung einer 6konomisch sinnvollen und 6kologisch
vertretbaren Verwertung (Infobox 6) von Gashydrat zu beteiligen (Andruleit et al., 2008).
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Mégliche Umweltauswirkungen bei der Nutzung von Gashydrat

Gashydrat ist naturlicher Bestandteil des globalen Kohlenstoffkreislaufes. Neben dem Ener-
giepotenzial wird in der Offentlichkeit vor allem der Einfluss einer Nutzung von Gashydrat auf
Umwelt und Klima diskutiert. Als metastabiles Vorkommen von Methan kann Gashydrat groBe
Mengen dieses Erdgases Uber lange Zeit im Sediment speichern und wieder in die Umwelt frei-
geben. Eine Gewinnung von Erdgas aus Gashydrat wirkt auf diesen nattrlichen Kreislauf und
damit auf die Umwelt ein.

Von der Exploration Gber die Produktion bis hin zum Transport ist jede Phase des Prozesses der
konventionellen Erdgasgewinnung mit potenziellen Auswirkungen auf die Umwelt verbunden.
Dies betrifft den Aufbau und Betrieb von Infrastruktureinrichtungen (Férderanlagen etc.), die
Entsorgung von Abfallstoffen sowie das bei Unfallen unkontrollierte Entweichen von Erdgas (Blow
Out). Diese potenziellen Auswirkungen auf die Umwelt sind bekannt und kénnen durch die An-
wendung von geeignetem Umweltmanagement und Sicherheitsstandards minimiert werden. Bei
der Nutzung von Gashydrat ist grundsatzlich mit den gleichen Effekten wie bei konventionellem
Erdgas zu rechnen. Zusatzlich werden dabei zwei weitere Gefahrdungen diskutiert: Der Einfluss
auf die spezielle Lebewelt im Umfeld mariner Gashydratvorkommen und die Destabilisierung
des Meeresbodens.

Gashydratflihrende Gesteine werden von speziell angepassten Mikroorganismen als Lebensraum
genutzt, die ihren Stoffwechsel durch Methanverbrauch aus Gashydrat decken. Die Gewinnung
von Erdgas aus Gashydrat wiirde diesen Bereich der sogenannten tiefen Biosphare beeinflussen,
aber in den Auswirkungen lokal eng begrenzt bleiben. Wesentlich anfalliger als die Mikroorga-
nismen sind die speziellen Lebensgemeinschaften, die in Verbindung mit Methanaustritten und
Gashydratvorkommen am Meeresboden bekannt sind. Das kontinuierliche Angebot an Methan
bietet die Voraussetzung fiir die Entstehung eines speziellen, von Sonnenlicht und Photosyn-
these unabh&ngigen Okosystems. Der Stoffumsatz eines Konsortiums aus Einzellern liefert die
Grundlage fir chemoautotrophe Makroorganismen wie Muscheln und Bartwlrmer. Fir diesen
Lebensbereich hatte submarines oberflachliches Abgraben von Gashydrat die groBten Auswir-
kungen. Diese Fordertechnik wird aber derzeit aus 6kologischen und 6konomischen Griinden
nicht ernsthaft in Betracht gezogen.

Eine Beeintrachtigung der Stabilitat des Meeresbodens im Umfeld von Produktionsanlagen
kénnte zu Absenkungen und untermeerischen Rutschungen fithren. Einerseits festigt Gashydrat
in marinen Ablagerungen das lockere Gestein und tragt damit zur Stabilisierung bei. Anderer-
seits behindert das Gashydrat durch seine Platznahme im Porenraum die sonst ablaufenden
Prozesse der Kompaktion und Zementierung. Deshalb kénnen marine Sedimente ihre Stabilitat
fast ausschlieBlich durch Gashydrat erhalten. Wird das Gashydrat durch technische MaBnahmen
zur Produktion von Erdgas zersetzt, kann die Gesteinsfestigkeit so weit herabgesetzt werden,
dass untermeerische Rutschungen ausgeldst werden und Erdgas unkontrolliert am Meeresboden
austritt. Ein derartiger Mecha-
nismus ist auch als nattrlicher
Prozess, initiiert durch Meeres-
spiegelschwankungen wahrend
der Eiszeiten, bekannt und wird
als Ursache filir bekannte groB-
raumige Rutschungsereignisse
in der jingeren Erdgeschichte
diskutiert. Im Vergleich dazu
bliebe das Gefahrenpotenzi-
al von Rutschungen durch die
technische Destabilisierung und
die Freisetzung von Methan auf
das kleinrdumige Umfeld der
Produktionseinrichtungen be-
grenzt (Archer, 2006).

Spezialisiertes Okosystem Gasblasen
an Gasaustritten am Meeresboden
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KOHLE

5 Kohle
5.1 Fossiler Pflanzenriickstand mit grof3em
Energiepotenzial

5.1.1 Entstehung der Kohle

Kohlen sind feste, brennbare, fossile Sedimente Uberwiegend pflanzlichen Ursprungs, die
nach ihrer Ablagerung unter Bedeckung diagenetischen Veranderungen unterworfen waren,
welche unter Anreicherung von Kohlenstoff verliefen (Pohl, 1992). Kohlen sind also fossile
Rickstande von abgestorbenem Pflanzenmaterial. Dieses organische Material wurde in Moo-
ren abgelagert, in denen sich Pflanzenmaterial Gber lange Zeit akkumulieren und sogenannte
Torflager bilden konnte. Machtige Torflager entstehen, wenn im Moor ein ausreichendes
Pflanzenwachstum gegeben war, abgestorbenes Pflanzenmaterial zum Schutz vor Oxidation
mit Wasser Uberdeckt war, geringe Mengen mineralisches Sediment eingetragen wurden
und ein konstanter Wasserstand im Moor Uberflutung und Austrocknung verhinderte. Letz-
teres hatte entweder die Einstellung des Pflanzenwachstums oder den organischen Abbau
und Oxidationsprozesse des Torfes zur Folge gehabt. Bedeutende Kohlebecken mit groBen
Kohlemachtigkeiten von mehreren Metern bis 10er Meter machtige Kohlefléze entstehen
aus Torflagern in Mooren in langsam absinkenden Gebieten. Dieses zum Teil weitraumige
Absinken ist haufig tektonisch, in wenigen Fallen auch durch Salzablaugung beziehungswei-
se Salzabwanderung im Untergrund bedingt. Die jahrlichen Senkungsraten miissen dabei
ungefahr mit dem Moor- und somit dem Pflanzenwachstum Schritt halten. Das vertikale
Moorwachstum bewegt sich dabei in etwa zwischen 0,5 mm/a in kihleren Regionen und
bis zu 4 mm/a in tropischen Regionen. Je langer ein Torflager relativ ungestdért wachsen
kann, desto groBere Machtigkeiten erreichen am Ende auch die Kohlefléze. Dabei gilt als
Richtzahl, dass aus etwa 6 m Torfmachtigkeit rund 3 m machtige Braunkohlefléze und etwa
1 m machtige Steinkohlefléze entstehen (Pohl, 1992). Die Abnahme der Machtigkeiten vom
Torf Uber die Braun- zur Steinkohle beruht auf den diagenetischen Prozessen, die sich an
die Beendigung des Torflagerwachstums anschlieBen, und vor allem nach der abschlieBen-
den Uberdeckung des Torflagers durch Sedimentschichten stattfinden. Durch die Druckzu-
nahme der aufliegenden Gesteine wird das enthaltene Wasser zunehmend herausgepresst
und mit der Versenkung steigt die Temperatur an. Durch eine Vielzahl von biochemischen
und geochemischen Prozessen wird dabei aus dem ehemals lockeren Torf die feste Kohle
gebildet. Mit zunehmendem Inkohlungsgrad wandelt sich das biogene Ausgangsmaterial
entsprechend der Inkohlungsreihe Uber Torf, die Braunkohlen- und Steinkohlearten bis hin
zum Anthrazit um. Dabei steigen neben dem zuvor erwahnten Kohlenstoffgehalt auch das
Vitrinitreflexionsvermdégen und der Energieinhalt der Kohlen. Im Gegenzug dazu sinken der
Gehalt an flichtigen Bestandteilen und der Wassergehalt (Abb. 2.4).

Die Bildung der gréBten Vorkommen und somit Vorrate von Hartkohle erfolgte vor allem in
den erdgeschichtlichen Zeitaltern Karbon, Perm und Jura. Weichbraunkohle stammt welt-
weit vorrangig aus dem Tertiar. Kohlevorkommen werden aus lagigen Kohlefl6zen gebildet,
die vorwiegend in groBraumigen, zusammenhangenden Provinzen auftreten. Sie besit-
zen im Vergleich zur vertikalen Machtigkeit (FIozmachtigkeit) eine groBe laterale Ausdeh-
nung. Lateral kdnnen sich Kohlefléze tGber mehrere hundert Kilometer erstrecken, wahrend
die FI6zmachtigkeit zwischen wenigen Zentimetern bis maximal mehreren zehner Metern
schwankt. Kohlenfloze treten in der Regel in Wechsellagerung mit anderen Sedimenten auf.
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In Abhdngigkeit von den Entstehungsbedingungen kdnnen sich so Kohlebecken mit meh-
reren hundert Ubereinander liegenden Kohleflozen bilden. Dementsprechend lagert Kohle
in unterschiedlichen Teufen. Die Spannweite reicht von der Gelandeoberflache bis zu meh-
reren tausend Metern Teufe. Die weltweit untersuchten Kohlevorkommen, flr die ebenfalls
Vorratsberechnungen und Abschatzungen vorgenommen wurden, befinden sich in Teufen
bis zu 2000 m. Wirtschaftliche Vorkommen lagern selten tiefer als 600 m.

Der Uberwiegende Teil der heutigen Kohleférderung stammt aus Kohlebecken, die entweder
dem Plattformtyp oder dem Geosynklinaltyp zugeordnet werden. Kohlebecken des Platt-
formtyps bildeten sich auf sogenannten Schilden, die langsam und sehr lang anhaltend
abgesenkt werden. Charakteristisch daftir sind relativ wenige, daflir aber sehr machtige
und ungestorte Fléze in flacher Lagerung mit groBer horizontaler Erstreckung. Die Kohlela-
gerstatten und Kohlebecken Sidafrikas und Indiens mit den Gondwana-Kohlen des Ober-
karbon bis Perm, das riesige sibirische Tunguska-Becken (Pohl, 1992) sowie die Mehrheit
der im Norden Chinas auf dem Sinischen Schild lagernden Kohlevorkommen sind typische
Vertreter dieses Typs (Abb. 5.1).

B Weichbraunkohlen
mm Hartkohlen

Abbildung 5.1: Geographische Lage der bedeutendsten Kohlevorkommen der Welt.

Kohlefléze des Geosynklinaltyps entstanden in rasch absinkenden Trégen im Gebirgsvor-
land. Charakteristisch sind schrag bis steil einfallende, gefaltete Fl6ze in oft Tausenden von
Metern machtigen Schichtfolgen. Diese Kohlebecken enthalten meist eine groBe Anzahl
von unregelmaBig sowie geringmachtig ausgebildeten Fl6zen. Bekannte Vertreter dieses
Geosynklinaltyps sind das deutsche Ruhrbecken sowie Kohlelagerstatten in den Appalachen
der USA.

5.1.2 Zusammensetzung und Eigenschaften von Kohle

Kohle setzt sich aus Mazeralen, dem organischen Pendant zu Mineralen, und Verunreini-
gungen, die auch als Berge- oder Zwischenmittel bezeichnet werden, zusammen. Die Ver-
unreinigungen bestehen meist aus Tonen, Schiefern oder Sandsteinen und bilden den nicht
brennbaren und damit unerwinschten Bestandteil von Kohlen (Pohl, 1992). Kohlen sind
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somit heterogene Gemenge unterschiedlicher organischer Substanzen und anorganischen
Materials, insbesondere Wasser und mineralischer Beimengungen. Der Kohlenstoffgehalt,
gemessen an der wasser- und aschefreien Substanz, liegt bei Weichbraunkohle zwischen
60 und 70 %. Der von Hartkohle kann bei Anthrazit bis zu 97 % erreichen. Bei héheren
Kohlenstoffgehalten liegt Graphit vor, der beispielsweise als Schmiermittel eingesetzt werden
kann. Je nach Ablagerungsmilieu kann Kohle erhéhte Gehalte an Schwefel und Chloriden
enthalten. Erhéhte Schwefelgehalte generieren bei der Verbrennung entsprechend héhere
Schwefeldioxidemissionen. Aus diesem Grund enthalt die im Handel erhaltliche Kohle selten
mehr als 1 % Schwefel. Chloride kénnen bei der Verbrennung zu schadlichen Verkrustungen
und Ablagerungen in den Kesseln flihren, weshalb auch hier geringe Gehalte gefragt sind.

Wahrend Weichbraunkohle weich, mit dem Messer schneidbar ist und in der Regel eine
braunliche Farbe besitzt, ist Hartkohle fest und schwarzbraun bis anthrazitfarben und hat
eine Dichte zwischen 1,2 und 1,45 g/cm3. Torf als Brennstoff besitzt heute nur noch sehr
geringe, regionale Bedeutung. Die Anwendung von Torf findet sich verstarkt im Garten- und
Landschaftsbau. Daher wird auf Torf in seiner Bedeutung als Energierohstoff im Weiteren
nicht eingegangen.

5.1.3 Welche Kohle fiir welche Verwendung?

In Abhangigkeit vom Verwendungszweck wird Kohle in energetische und verkokbare Kohle
unterschieden. Die energetische Kohle umfasst Weichbraunkohle und den GrofBteil der Hart-
kohlearten (Abb. 5.2). Die Verstromung von Weichbraunkohle erfolgt aufgrund des groBen
Wassergehaltes sowie des relativ geringen Energieinhaltes und der damit verbundenen
hohen Transportkosten in der Regel gleich am Ort der Gewinnung.

Einteilungen und

Klassifikationen Zunehmender Inkohlungsgrad

\/

International lGbliche = Weichbraunkohlen Hartkohlen
Einteilung (lignite) (hard coals)

Deutschland und

oo . Braunkohlen Steinkohlen Anthrazit
Ostliche Lander

Englischsprachiger

Raum Weichbraunkohlen Subbitumindése Kohlen  Bitumindse Kohlen Anthrazit

International Classifi-

cation of in-Seam Weichbraunkohlen Subbitumingse

Bitumindse Kohlen Anthrazit

Coals (UN-ECE 1998) Kohlen

o Kraftwerkskohlen Kraftwerkskohlen
Handelslbliche
Einteilung nach Kokskohlen Anthrazit

Verwendungszweck
PCI-Kohlen PCI-Kohlen

Abbildung 5.2: Vergleich gebrauchlicher Einteilungen und Klassifikationen von Kohle gemaB dem
Inkohlungsgrad (siehe auch Abb. 2.4).
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Energetisch nutzbare Hartkohle, die als Kessel- oder Kraftwerkskohle (Steam oder Thermal
Coal) bezeichnet wird, ist aufgrund ihres héheren Energieinhaltes besser flir den kostspie-
ligen Transport zum Verbraucher geeignet. Der dominierende Qualitatsparameter fir Kraft-
werkskohlen ist ein mdglichst hoher Heizwert. Neben geringen Schwefel- und Chlorgehalten
ist weiterhin ein geringer Energieaufwand zum Zerkleinern der Kohle, die sogenannte Mahl-
barkeit, vorteilhaft, da in Kraftwerken vor allem fein aufgemahlene Kohle eingesetzt wird.
Bei der als Hochofeneinblaskohle (Pulverized Coal Injection, PCI-Kohle) bezeichneten Kohle
handelt es sich meist um niedrigfllichtige Kraftwerkskohle, die fein aufgemahlen zunehmend
als Reduktionsmittel bei der Roheisenproduktion an Bedeutung gewinnt (IEA, 2006). An
Kokskohlen (Coking Coals) werden im Gegensatz zu den Kraftwerkskohlen deutlich héhere
Qualitatsanforderungen gestellt. Die in den Kokereien eingesetzten hochqualitativen Koks-
kohlen (Hard Coking Coals) miissen sowohl asche- wie auch schwefelarm sein und vor allem
entsprechende verkokungstechnische Eigenschaften wie das Backvermégen besitzen.

5.1.4 Kohle als Energielieferant weltweit

Kohle ist derzeit nach Erddl mit Blick auf den Verbrauch der zweitwichtigste Energierohstoff
der Welt. Aufgrund des massenhaften Vorkommens und der weltweiten Verteilung im Ver-
gleich zu anderen Energierohstoffen gilt sie als wichtiges Element der Versorgungssicherheit
im Energierohstoffsektor. Das verbleibende Potenzial an Kohle, also die Gesamtressourcen
aus Reserven und Ressourcen, wird von der BGR flir Ende 2007 auf rund 21 Bill. t geschatzt.
Davon entfallen mit 16 404 Gt rund 79 % auf Hartkohle und die verbleibende Menge von
4345 Gt auf Weichbraunkohle. Weichbraunkohle und Hartkohle zusammen verfligen von
allen nicht-erneuerbaren Energierohstoffen mit Anteilen von rund 55 %, entsprechend
722 Gt SKE, an den Reserven und rund 76 %, also 14 866 Gt SKE, an den Ressourcen Uber
das groBte Potenzial. Dieses ist ausreichend, um den absehbaren Bedarf flir viele Jahrzehnte
zu decken.

Kohle nahm 2007 mit einem Anteil von rund 30 % (Hartkohle 28 %, Weichbraunkohle 2 %)
am weltweiten Primarenergieverbrauch die zweite Stelle hinter Erddl mit einem Anteil von
etwa 36 % ein. Kohle wird heute vorrangig flir die Verstromung in Kraftwerken im Grund-
und Mittellastbereich eingesetzt. Bei der weltweiten Stromerzeugung (brutto) war Kohle
2006 mit einem Anteil von 40 % (7620 TWh) der wichtigste Energierohstoff (IEA, 2008a).
Dabei handelt es sich global betrachtet vor allem um Hartkohle, welche Hartbraunkohle,
Steinkohle und Anthrazit umfasst (Abschnitt 2.3.3). Von den 2007 weltweit geforderten
rund 5,5 Gt Hartkohle entfielen etwa 4,77 Gt auf Kraftwerkskohle und nur 0,77 Gt auf die
fur die heutige Stahlproduktion unverzichtbare Kokskohle (IEA, 2008b). Von der ebenfalls
fast ausschlieBlich in Kraftwerken zum Einsatz kommenden, gegeniber Hartkohle aber
durch einen geringeren Energieinhalt gekennzeichneten Weichbraunkohle wurden 0,98 Gt
gefordert.

Moderne Kraftwerkstechnologien erreichen heute Wirkungsgrade von bis zu 45 % und tra-
gen damit dazu bei, CO,-Emissionen zu senken. Die kinftige Entwicklung des Anteils der
Kohle an der Primarenergieerzeugung in vielen Industrielandern wird auch davon abhangen,
inwiefern und zu welchen Kosten die CO,-Abscheidung und -Speicherung (Carbon Capture
and Storage, CCS) entwickelt, eingeflihrt und umgesetzt werden kann (Infobox 7). In auf-
strebenden Schwellenlandern dlirfte der Verbrauch von Kohle zumindest kurz- und mittel-
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fristig relativ unabhdngig von der CCS-Entwicklung gesteigert werden. Neue und effizientere
Technologien im Bereich der Gber- und untertdgigen Vergasung und der Verflissigung von
Kohle (Infobox 8) sowie die Intensivierung der energetischen Nutzung von Methan als Koh-
lebegleitgas erdffnen dem Primarenergietrager Kohle neue Nutzungswege.

5.2 Hartkohle
5.2.1 Gesamtressourcen Hartkohle, regionale Verteilung

Die Gesamtressourcen an Hartkohle Stand 2007 werden auf 16 404 Gt geschatzt und tei-
len sich auf in 4,4 %, entsprechend 729,5 Gt Reserven und 95,6 %, also rund 15 675 Gt
Ressourcen. Regional ist Hartkohle im Vergleich zu Erddl und Ergas recht gleichmaBig auf
den Kontinenten verteilt (Abb. 5.3). In Nordamerika lagern mit rund 6870 Gt (41,9 %) die
weltweit groBten Gesamtressourcen an Hartkohle, gefolgt von den Regionen Austral-Asien
mit 34,9 % und der GUS mit 18,3 %. Von den verbleibenden rund 664 Gt befindet sich der
Uberwiegende Teil in Europa (Abb. 5.4).

Hartkohle

Reserven: 729
Produktion: 5

Abbildung 5.3: Regionale Verteilung der Reserven, Ressourcen und der geschatzten kumulierten
Férderung seit 1950 von Hartkohle Ende 2007.

Nach Landern lagern die bedeutendsten Gesamtressourcen in den USA mit rund 6720 Gt
(41 %) gefolgt von der VR China mit 31,6 % und Russland mit 16,7 % (Abb. 5.4). Diese drei
Lander verfigen damit zusammen Uber 89 % der derzeit bekannten Gesamtressourcen an
Hartkohle. Alle weiteren Lander weisen Anteile im einstelligen Prozentbereich auf. In Relation
zu der jeweiligen Landesférderung stellen diese vergleichsweise geringen Gesamtressourcen
jedoch noch immer sehr groBe Mengen dar. Deutschland belegt bei den Gesamtressourcen
an Hartkohle mit rund 83 Gt den zehnten Rang.
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Abbildung 5.4: Gesamtressourcen an Hartkohle (insgesamt 16 404 Gt) der zehn wichtigsten Lander
sowie Verteilung nach Regionen 2007.

5.2.2 Hartkohlereserven

Nach Regionen konzentrieren sich die Hartkohlereserven mit zusammen 91,6 % auf Austral-
Asien, Nordamerika und die GUS. Mit 306,6 Gt lagern 42 % in Austral-Asien, wozu vor allem
die VR China, Indien und Australien mit zusammen rund 297 Gt etwa 96,7 % beitragen
(Abb. 5.5). Uber die zweitgréBten Hartkohlereserven in Héhe von 237,6 Gt (32,6 %) ver-
fugt Nordamerika. Hier halten die USA allein 97,6 % der Reserven. Die GUS folgt mit 17 %
(123,7 Gt) auf Platz drei. Hier liegen die gréBten Reserven in Russland mit 69,9 Gt, der
Ukraine mit 32 Gt und Kasachstan, 18,9 Gt. Geringere aber ebenfalls bedeutende Hartkoh-
lereserven weisen die Regionen Afrika mit 32,7 Gt, Europa mit 19,4 Gt und Lateinamerika
mit rund 9 Gt auf. Im Nahen Osten befinden sich nur geringe Hartkohlereserven (0,4 Gt).

5.2.3 Hartkohleressourcen

Wie bei den Hartkohlereserven konzentriert sich mit 95,2 % der GroBteil der weltweiten
Hartkohleressourcen auf die Regionen Nordamerika, Austral-Asien und die GUS (Abb. 5.6).
Mit rund 6632 Gt (42,3 %) dominiert Nordamerika die Ressourcen, die hier aber Uberwie-
gend in den noch gering erschlossenen Gebieten Alaskas lagern. Die Hartkohleressourcen
Austral-Asiens betragen 5412 Gt (34,5 %). Davon belaufen sich die Hartkohleressourcen
Asiens mit 5301 Gt allein auf 33,8 % der globalen Ressourcen. Auf die Region Ozeanien
mit dem seit Jahren gréBten Hartkohle-Exportland Australien entfallt die vergleichsweise
relativ geringe Menge von rund 109 Gt. Von den asiatischen Hartkohleressourcen befindet
sich mit 5010 Gt der weit Uberwiegende Teil in der VR China (Abb. 5.6).

Die GUS-Region verfligt mit 2879 Gt (18,4 %) ebenfalls tber groBe Hartkohleressourcen.

Diese liegen allerdings zu Uber 80 % in den vielfach noch unerschlossenen Gebieten Sibi-
riens. Auch in Europa lagern mit rund 475 Gt (3 %) noch bedeutende Ressourcen. In den
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Ubrigen Regionen befinden sich dagegen nur sehr geringe Mengen mit einem Anteil von
jeweils maximal 1 % (Abb. 5.6).

Lateinamerika Europa
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Abbildung 5.5: Hartkohlereserven (insgesamt 729,5 Gt) der zehn wichtigsten Lander und Deutsch-
lands sowie Verteilung nach Regionen 2007.
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Abbildung 5.6: Hartkohleressourcen (insgesamt 15 675 Gt) der zehn wichtigsten Lander und Ver-
teilung nach Regionen 2007.
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Die vergleichsweise geringen Reserven- und Ressourcenmengen an Hartkohle in den Re-
gionen Lateinamerika und Afrika sind nur eingeschrankt durch die jeweiligen geologischen
Bildungsbedingungen fiir Kohle in diesen Regionen zu erklaren. Vielmehr muss in diesen
Regionen - abgesehen von Siidafrika — auch der historisch gewachsene Nutzungsgrad von
Kohle bertcksichtigt werden. Aufgrund der im Vergleich zu Europa und Nordamerika relativ
geringen und erst in den letzten Jahrzehnten begonnenen verstarkten Nutzung von Kohle,
bestand hier bisher nur ein geringer Bedarf an Kohleexploration. Kinftig ist auch in diesen
Regionen dank der in den vergangenen Jahren gesteigerten Explorationsbemihungen mit
einer Erhéhung der Kohlereserven und -ressourcen zu rechnen.

5.2.4 Hartkohleforderung

Hartkohle wird im Tage- und Tiefbau gewonnen. Die Tagebauférderung ist dabei die kosten-
glinstigere Alternative, da hier bei Einsatz von GroBgeraten (Abb. 5.7) mit weniger Personal
eine wesentlich héhere Forderleistung erbracht werden kann. Das wichtigste Kriterium flr
eine wirtschaftliche Gewinnung im Tagebau bildet das Verhaltnis von Abraum zu Kohle (A:K-
Verhaltnis in m3/t). Bei FI6zen in geringen Teufen bis maximal ungefahr 200 m sowie einem
gunstigen A:K-Verhaltnis Uberwiegt daher die Gewinnung von Hartkohle im Tagebau.

Mehr als die Halfte der weltweit geférderten Hartkohle stammt allerdings aus der Tiefbaufor-
derung. Dies ist vor allem auf den hohen Tiefbauférderanteil an der chinesischen Hartkoh-
leférderung von rund 95 % zurlckzuflihren (Schmidt, 2007). Die bei der Tiefbauférderung
vorherrschenden Gewinnungsmethoden sind der sogenannte Strebbau, oder langfrontartige
Abbau und der Kammer-Pfeiler-Bau. Die Hartkohleférderung im Tiefbau erfolgt gréBten-
teils in Teufen oberhalb 500 m. Vor allem in Revieren, in denen die Hartkohle seit mehr als
100 Jahren in groBem Umfang geférdert wird, kénnen auch wesentlich gréBere mittlere
Gewinnungsteufen erreicht werden. Dazu zahlen vor allem die europdischen Kohlebecken
wie das polnische Oberschlesische Becken mit einer mittleren Gewinnungsteufe von rund
800 m, das ukrainisch/russische Donezkbecken mit etwa 720 m und das deutsche Ruhrbe-
cken mit 1145 m. Die fortschreitende Mechanisierung im Tiefbau konnte die Produktivitat
in den letzten Jahrzehnten erheblich steigern. Gleichzeitig ging dadurch allerdings auch die
Lagerstattenausnutzung zuriick, da der Abbau von geringméachtigen Flézen zunehmend
unrentabel wurde. Insbesondere der Einsatz von immer gréBeren und starkeren Gewin-
nungsmaschinen im langfrontartigen Abbau, wie Walzenschramlader und Hobel, erfordert
moglichst mdchtige, wenig gestérte und flach gelagerte Floze.

Bei den angegeben Zahlen zur Hartkohleférderung handelt es sich in der Regel um die ver-
wertbare Hartkohleférderung. Im Gegensatz zur Rohkohleférderung (Abb. 5.7) bezieht sich
die verwertbare Forderung auf das verkaufsfahige Produkt, welches oftmals bereits einer
Aufbereitung unterzogen wurde, um den Qualitatsanforderungen der jeweiligen Abnehmer
zu entsprechen. Die nur in Deutschland Ubliche Angabe in Tonnen verwertbare Férderung
(t v.F.) erméglicht den Vergleich der Férderung verschiedener deutscher Bergwerke un-
abhangig von den geférderten Kohlequalitédten. Diese zu Vergleichszwecken normierten
Férdermengen fallen durchschnittlich 10 % geringer aus als die tatsachlich verkaufsfahige
Produktion (BGR, 2005). Dies wurde beim Vergleich der deutschen Mengen mit der Forde-
rung anderer Lander bertcksichtigt.
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Abbildung 5.7: Hartkohleférderung (Rohkohle) per Seilbagger und LKW (Truck and Shovel) im
Tagebau Baganuur/Mongolei.

Die weltweite Hartkohleférderung belief sich 2007 auf rund 5523 Mt. Mit 3581 Gt wurden
nahezu zwei Drittel dieser Férderung in Austral-Asien erbracht, gefolgt von Nordamerika mit
18,8 % und der GUS mit 7,4 %. Die Ubrigen vier Regionen Afrika, Europa, Lateinamerika
und der Nahe Osten trugen zusammen weniger als 10 % zur Hartkohleférderung bei (Abb.
5.8, Tab. 5.1). Die drei gréBten Hartkohle-Férderlander 2007 waren die VR China mit einem
Anteil von 44,9 % (2479 Mt), die USA mit 17,5 % (968 Mt) und Indien mit 8,2 % (rund
452 Mt). Damit stammten mehr als 70 % der globalen Hartkohleférderung aus nur drei
Landern (Abb. 5.8). Der mit Abstand Uberwiegende Teil der Férderung dieser drei Lander
wird im eigenen Land verbraucht (Abschnitt 5.2.5). Auf den folgenden Rangen stehen mit
Australien, der Republik Stidafrika, Russland und Indonesien die vier derzeit bedeutendsten
Hartkohle-Exportléander (Abschnitt 5.2.8). Das bedeutendste europdische Hartkohle-Férder-
land 2007 war Polen mit rund 88 Mt (weltweit auf Rang neun), was mehr als die Halfte der
EU-27-Hartkohleférderung in Hohe von 159,1 Mt ausmachte. Weitere in Europa wichtige
Hartkohle-Forderlander waren 2007 Deutschland mit 24,2 Mt, GroBbritannien mit 16,8 Mt
und die Tschechische Republik mit 13,1 Mt.

Ein Uberblick tiber die Hartkohleférderung und zugleich den Hartkohleverbrauch, die Koks-
erzeugung und den Kohlehandel, differenziert nach den beiden Hauptverwendungszwecken
Kraftwerks- und Kokskohle, ist nur mdglich unter Bezug auf Statistiken anderer Institutionen.
Dabei handelt es sich vor allem um die Internationale Energieagentur (IEA), die Statistik
der Kohlenwirtschaft (SdK) und den Verein der Kohlenimporteure (VDKI). Bedingt durch
Unterschiede in der Datenaufnahme kénnen dabei Differenzen zwischen den BGR-Daten
und den Daten der anderen Institutionen auftreten. Diese Differenzen sind in der Regel
nur sehr gering, maximal im einstelligen Prozentbereich. Sie basieren vorrangig auf der
Verwendung von verschiedenen Quellen sowie Abschatzungen und resultieren zudem aus
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der Problematik der unterschiedlichen Zuordnung zu Kraftwerks- und Kokskohle aufgrund
unterschiedlicher nationaler Kohleklassifikationen (Abschnitt 2.3.3).

Europa

Lateinamerika GUS

Mt
2479 i
500 = Afrika
Nordamerika
1500 Austral-Asien
968
500 452 383

Abbildung 5.8: Hartkohleférderung (insgesamt 5523 Mt) der zehn wichtigsten Lander und Deutsch-
lands sowie Verteilung nach Regionen 2007.

Nach IEA-Angaben entfielen 2007 rund 86 % der weltweiten Hartkohleférderung in H6he
von 5,54 Gt auf Kraftwerkskohle und lediglich rund 14 % auf Kokskohle (IEA, 2008b). Die
qualitativ hochwertige und auf dem Weltmarkt begehrte Kokskohle wird nur in relativ we-
nigen Landern gefdrdert, vor allem in Australien, Kanada und den USA. Der mit Abstand
groBte Kokskohlefdrderer ist allerdings die VR China, wo 2007 mit 356 Mt rund 46 % der
Kokskohle produziert wurden. Australien ist bereits seit geraumer Zeit der zweitgréBte
Kokskohleférderer und forderte 2007 etwa 142 Mt. Der Kokskohleanteil an der australi-
schen Hartkohleférderung fallt im Vergleich zu allen anderen bedeutenden Forderlandern
Uberproportional hoch aus und betrug 2007 fast 44 %.

Der derzeit drittwichtigste Kokskohleférderer ist Russland mit einer Férdermenge von rund
62 Mt. Diese drei Lander zusammen produzierten 2007 fast drei Viertel (72,8 %) der welt-
weiten Kokskohle-Férdermenge. Wahrend die VR China und Russland aufgrund hohen Ei-
genbedarfs die Kokskohle zum tUberwiegenden Teil im eigenen Land verbrauchen, exportiert
Australien momentan mehr als 90 %. Von Deutschlands Hartkohleférderung in Héhe von
24,2 Mt entfielen 2007 rund 13,8 Mt, entsprechend 57 % der gesamtdeutschen Hartkoh-
leférderung, auf Kokskohle (IEA, 2008b). Lediglich knapp 18 % (4 Mt v.F.) der deutschen
Hartkohleférderung wurden von der Stahlindustrie verbraucht, wahrend der (berwiegende
Teil in Kraftwerken und untergeordnet im Warmemarkt abgesetzt wurde (RAG AG, 2008).
Die Grunde dafur liegen vermutlich sowohl bei unzureichenden Kokskohlequalitaten als auch
in den langfristigen Liefervertragen mit Kraftwerken.

Die Forderentwicklung von Hartkohle zeigt in den letzten 30 Jahren eine Verdoppelung auf
5,5 Gt (Tab. 5.1). Insbesondere seit dem Beginn des neuen Millenniums bewegen sich die
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jahrlichen Zuwachsraten der globalen Hartkohleférderung zwischen finf und neun Prozent.
Diese Zuwachsraten liegen erheblich tGber dem sonst Ublichen Zehnjahrestrend von durch-
schnittlich 2,6 % (IEA, 2006). Die Entwicklung der Hartkohleférderung in dem Betrachtungs-
zeitraum lasst sich in drei Phasen einteilen: 1.) allméahlicher Anstieg der Férderung bis zum
Zusammenbruch des Ostblocks 1990, 2.) Seitwartsbewegungen in den 1990er Jahren und
3.) rapider Anstieg der Férderung nach Uberwindung der Asienkrise ab 2000. Auffallig ist
dabei die Vervierfachung der Férderung in Austral-Asien in den letzten drei8ig Jahren (Tab.
5.1), vor allem bedingt durch die Ausweitung der Foérderung in der VR China, in Indien,
Australien (Tab. 5.2) und in Indonesien. Diese vier Lander zusammen erbrachten 2007 rund
97 % (3,5 Gt) der Férderung Austral-Asiens. Allein seit 1999 verdoppelte sich die Hartkoh-
leférderung in dieser Region bedingt durch den stark gestiegenen Bedarf an Energie.

1,

CO, aus der Kohleverbrennung - Potenzial far Deutschland?

Eine groBe Herausforderung besteht darin, Kohle als einen der weltweit wichtigsten fossilen
Energietrager moglichst so einzusetzen, dass Emissionen von Kohlendioxid minimiert werden.
Die Abscheidung und anschlieBende Speicherung des bei der Verbrennung anfallenden Kohlen-
dioxids (CO2) kénnte hier einen wesentlichen Beitrag leisten. Technisch kann es mdglich sein,
20 bis 40 % des globalen CO2-AusstoBes bis 2050 durch CO2-Abscheidung und Speicherung
(Carbon Capture Storage, CCS) zu vermeiden. CCS ist nicht nur bei Kohlekraftwerken mdoglich,
sondern auch fur andere CO2-emittierende Industriebranchen wie die Stahl- oder Chemiein-
dustrie.

Die CO2-Abscheidung in Kohlekraftwerken findet entweder vor, wahrend oder nach der Verbren-
nung der Kohle statt. Aus den bislang vorliegenden Kostenanalysen lassen sich keine eindeutigen
Praferenzen fir ein bestimmtes Verfahren ableiten. Zu beachten ist die Verschlechterung des
Wirkungsgrades der Kraftwerke durch CCS. Fir den Transport sowie die Lagerung kann das
CO2 verflussigt und durch Rohrleitungen oder in Tankern zur Speicherstatte befordert werden.
Als Speicherorte kommen ausgeforderte Erdol- und Erdgaslagerstatten, salzwasserflihrende
Gesteinsschichten und méglicherweise Kohlefléze in Frage.

In Deutschland kommen als CO2-Speicher primar ehemalige Erdgasfelder und tiefe salzwasser-
fihrende Gesteinsschichten in Frage. Speicherorte befinden sich insbesondere im norddeutschen
Raum etwa nordlich einer gedachten Linie zwischen Berlin und Hannover bis in die Nordsee
und Ostsee hinein. Das Molassebecken nérdlich der Alpen hat nur ein geringes Potenzial in
vergleichsweise kleinen Strukturen und auch die Saar-Nahe-Senke und das Thiringer Becken
sind aus geologischen Grinden nur bedingt geeignet. Im Oberrheingraben schrankt die erhéhte
Erdbebengefahrdung die Moglichkeiten flir CCS stark ein.

Fir die Implementierung der CCS-Technologie in Deutschland und in anderen Landern werden
derzeit die energie- und klimapolitischen Weichen gestellt. Bisher befindet sich die CO2-Ab-
scheidung und Speicherung noch in der Forschungs- und Entwicklungsphase. Flir eine endgul-
tige Beurteilung der industriellen Anwendungsmaéglichkeit missen Demonstrationsprojekte im
IndustriemaBstab durchgefiihrt werden.
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Im Gegensatz zum weltweiten Trend ist in Europa die Hartkohleférderung in den letzten
dreiBig Jahren stark riucklaufig. Wahrend Ende der 1970er Jahre noch fast ein Flnftel der
weltweiten Hartkohleférderung aus Europa stammte, waren es im Jahre 2007 nur noch 3 %
der globalen Férderung (Tab. 5.1). Dies entspricht einer Reduktion der europadischen Férde-
rung um zwei Drittel auf rund 166 Mt. Auch die Hartkohleférderung in der GUS verringerte
sich dramatisch nach dem politisch-wirtschaftlichen Umbruch in den 1990er Jahren aufgrund
des stark gesunkenen Bedarfs. Mittlerweile ist die Nachfrage nach Hartkohle und in der
Folge auch die Férderung in der GUS wieder gestiegen, was aber zum Uberwiegenden Teil
auf die gestiegenen Hartkohle-Exporte aus dieser Region zurlickzufiihren ist. Die derzeitige
Férderung liegt aber noch deutlich unter dem Niveau der 1980er Jahre (Tab. 5.1).

Tabelle 5.1: Férderentwicklung nach Regionen von 1978 bis 2007 (WEC, 1980; BGR,
1989, 2003).
Region Hartkohleforderung in Mt Verdanderung
(Anteil der Region an der jeweiligen Jahresweltférderung) 197?4%007
0
Jahr 1978 1987 1999 2007
491,8 589,5 277,5 165,8 i
Europa (18,4 %) (16,6 %) (7,8 %) (3,0 %) 66
572,0 594,5 256,0 407,2 i
GUS (21,4 %) (16,7 %) (7.2 %) (7,4 %) 29
: 96,7 182,6 231,1 249,3
Afrika (3,6 %) (5,1 %) (6,5 %) (4,5 %) +158
1,0 1,3 0,9 2,0
Naher Osten (0,0 %) (0,0 %) (0,0 %) (0,0 %) +100
: 895,2 1339,8 1763,2 3581,1
FRO OB 7% PR B L B
nur Asien (30,8 %) (33,5 %) (43,3 %) (58,9) + 296
. 604,0 820,4 964,5 1037,8
Nordamerika (22,6 %) (23,1 %) (27,2 %) (18,8 %) +72
: , 9,6 24,7 50,0 79,6
Lateinamerika (0,4 %) (0,7 %) (1,4 %) (1,4 %) + 733
WELT 2670,2 3552,8 3543,2 5522,7 + 107
(100 %) (100 %) (100 %) (100 %)

Von 1980 bis 2007 fiel laut IEA (2008b) der Anstieg der Kraftwerkskohleférderung von
2,270 Gt auf 4,773 Gt (+ 110 %) wesentlich héher aus als der Anstieg bei der Kokskohle
von 0,531 Gt auf 0,769 Gt (+ 45 %). Insgesamt entfielen 2007 somit rund 86 % der welt-
weiten Hartkohleférderung auf Kraftwerkskohle und lediglich 14 % auf Kokskohle (Abb. 5.9).
Die enorme Ausweitung der Kraftwerkskohleférderung ist dabei vor allem auf den stark
gestiegenen weltweiten Energiebedarf vorrangig flr die Stromerzeugung zurickzufihren.
So stieg der weltweite Elektrizitatsverbrauch zwischen 1980 und 2006 um rund 130 % auf
15 655 TWh. Davon entfiel 2006 mit rund 58 % der (iberwiegende Teil auf die OECD-Staaten,
gefolgt von der VR China und Indien, die zusammen 18 % verbrauchten (IEA, 2008c).

Obwohl sich die Roheisenproduktion aus Hochéfen zwischen 1980 und 2007 auf etwa 946 Mt
verdoppelt hat (World Steel Association, 2009), stieg die flr die Produktion von Roheisen
notwendige Erzeugung von Koks nur um etwas mehr als die Halfte (Abschnitt 5.2.6). Damit
liegt der Zuwachs bei der weltweiten Kokserzeugung in der GréBenordnung des Anstiegs der
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Férderung von Kokskohle, aus welcher Koks erzeugt wird. Der im Vergleich zur Roheisenpro-
duktion nur geringe Anstieg bei der Kokserzeugung ist in erster Linie auf den verringerten
Einsatz von Koks fiir die Produktion je Tonne Roheisen zurlickzuflihren. So wurden 1980 in
den Léndern der EU-15 noch rund 500 kg Koks (trocken) benétigt, 2006 nur noch 349 kg
(SdK, 1990; Ameling, 2007). Dies entspricht einer Reduzierung um rund 30 %. Koks dient
heute vorrangig als Stitzmittel in modernen Hochoéfen. Die Funktionen als Energielieferant
und Reduktionsmittel werden zunehmend durch Hochofeneinblaskohle (PCI-Kohle) und
Schwerdl tbernommen.

Tabelle 5.2: Forderentwicklung der finf groBten Hartkohle-Forderlander des Jahres 2007 von
1978 bis 2007 (WEC, 1980; BGR, 1989, 2003).
Land Hartkohleférderung in Mt Verdanderung
(Anteil des Landes an der jeweiligen Jahresweltférderung) 197?/%007
%
Jahr 1978 1987 1999 2007
. 620,9 888,5 1045,0 2479,2
China, VR (23,3 %) (25,0 %) (29,5 %) (44,9 %) + 299
572,0 763,3 919,6 967,9
USA (21,4 %) (21,5 %) (26,0 %) (17,5 %) +69
) 101,3 178,5 292,2 451,6
Indien (3,8 %) (5,0 %) (8,2 %) (8,2 %) * 346
. 71,8 149,0 225,0 323,0
Australien (2,7 %) (4.2 %) (6,4 %) (5.8 %) + 350
Siidafrika, Rep. 90,4 176,5 222,3 243,6 + 169
(3,4 %) (5,0 %) (6,3 %) (4,4 %)
Summe 1456,3 2155,8 2704,1 4465,2
(54,5 %) (60,7 %) (76,3 %) (80,9 %)
2670,2 3552,8 3543,2 5522,7
WELT (100 %) (100 %) (100 %) (100 %) + 107

Bei den groBten Hartkohlefordergesellschaften zeigen sich trotz der regional breiten Streu-
ung der Kohlevorkommen Konzentrationstendenzen. Da die in China, den USA und Indien
gefoérderte Hartkohle vor allem im eigenen Land verbraucht wird, konzentrieren sich 30 %
der seewartig gehandelten Kraftwerkskohle und sogar 47 % der seewartig gehandelten
Kokskohle auf die sogenannten Big Four (Wodopia, 2009). Zu diesen vier Unternehmen,
auch RBXA-Gruppe genannt, gehdren Rio Tinto, BHP Billiton, Xstrata/Glencore International
und Anglo Coal (Tab. 5.3).

Der Weltmarktanteil der zehn gréBten Konzerne betrug 2005 nach Umsatz bei den Kraft-
werkskohlen 62 % und bei den Kokskohlen 71 % (VDI, 2006). Damit lag die Kohleindustrie
zu diesem Zeitpunkt im Mittelfeld der Rohstoffbranche, deren héchste Konzentrationsgrade
bei den Eisenerzen (97 %) und Nickel (95 %) erreicht wurden. Geringere Konzentrations-
tendenzen waren beispielsweise bei Kupfer mit 54 %, Zink mit 42 % und Gold mit 37 %
zu verzeichnen (VDI, 2006). Der Konzentrationsgrad auf dem Kohlesektor dirfte in den
nachsten Jahren vor allem im asiatischen Raum zunehmen. Dem zehnten chinesischen
Finfjahresplan (2006 bis 2010) zufolge sollen dann nur noch 13 groBe chinesische Kohle-
unternehmen existieren, von denen flunf bis sieben Unternehmen eine Produktionskapazitat
in der GréBenordnung von 100 Mt/a aufweisen sollen (Chen, 2006). Bezogen auf die For-
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derung 2007 befanden sich bereits vier chinesische Kohleproduzenten unter den weltweit
zwolf groBten Produzenten (Tab. 5.3).

200 Bl Anteil Kraftwerkskohle an der Welthartkohleforderung
180 B Anteil Kokskohle an der Welthartkohleférderung
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Abbildung 5.9: Entwicklung der Welt-Hartkohleférderung untergliedert nach Koks- und Kraftwerks-
kohle von 1980 bis 2007 (IEA, 2008b).

Tabelle 5.3: Die zwolf weltweit gréBten Hartkohle-Férdergesellschaften 2007 (Firmenanga-
ben; The Tex Report, 2008; EIA, 2008b).

Unternehmen Forderstandorte Produktion 2007 Anmerkungen
(Mt)
Coal India Ltd. Indien 379,5 Rohkohleférderung
Peabody Energy Group Australien, USA, Venezuela 193,8 insgesamt 215,7 Mt verkauft
China Shenhua Energy China 158,0 insgesamt 209,1 Mt verkauft
Company
Rio Tinto Australien, USA 155,7
BHP Billiton Australien, Kolumbien, 122,9
Sidafrika, USA
Arch Coal USA 115,1
Anglo Coal Australien, Kanada, 95,6
Kolumbien, Stdafrika,
Venezuela
SUEK (Siberian Coal Energy Russland 90,9
Company)
Xstrata/Glencore Australien, Sudafrika 82,8
International
Shanxi Coking Coal Group China 72,4 Rohkohleférderung;
insgesamt 74,4 Mt verkauft
China Coal Energy China 69,3 insgesamt 85,2 Mt verkauft
Datong Coal Mine Group China 65,5 Rohkohleférderung;
insgesamt mehr als 100 Mt
verkauft

Energierohstoffe 2009




KOHLE

Die weltweit anfallenden Forder- oder Produktionskosten fir Hartkohle variieren stark.
Primar werden sie davon beeinflusst, ob die Gewinnung im Tage- oder Tiefbau erfolgt. Wich-
tige geologische Parameter sind neben der Teufenlage die Lagerungsverhaltnisse sowie die
Ausbildung (ungestort/gestort, geringmachtig/machtig) der Kohlefléze (Abb. 5.10). Dariber
hinaus spielen auch die geographische Lage und die damit verbundene infrastrukturelle
Anbindung sowie klimatische Bedingungen des Abbaugebietes eine wichtige Rolle.

Abbildung 5.10: Mehrere Meter machtige Hartkohlefléze in halbsteiler, schrag einfallender Lagerung
im Tagebau Panian auf Semirara Island, dem groéBten Tagebau der Philippinen.

Der liberwiegende Teil der weltweit gefdérderten Hartkohle wird lagerstattennah beziehungs-
weise in heimischen Kraftwerken verbraucht (Abschnitt 5.2.5). Diese sind meist auf die regi-
onalen Kohlequalitaten eingestellt, so dass eine aufwandige Aufbereitung der Kohle oftmals
entfallen kann. Wird die Kohle hingegen exportiert, ist haufig eine Aufbereitung bestehend
aus Kohlenwasche, Klassierung und Trocknung notwendig, um die auf dem Weltmarkt ge-
forderten Qualitatsparameter zu erreichen. Derartige Aufbereitungsverfahren fihren zu
entsprechend héheren Produktionskosten.

Typischerweise weisen diejenigen Lander, in denen Hartkohle gréBtenteils im Tagebau ge-
fordert wird, die niedrigsten Produktionskosten auf (Abb. 5.11). Demnach fallen in den vor
allem Kraftwerkskohle exportierenden Landern wie Russland und Venezuela, gefolgt von
Sldafrika, Indonesien und Kolumbien, die geringsten Produktionskosten von etwa USD 15
bis USD 30/t an (Ritschel et al., 2005, 2007). Hohere Kosten entstehen bei der Gewinnung
von Kokskohle in Kanada in der Tagebauférderung und in den USA in der Tiefbauférderung.
Wahrend sich die in Abbildung 5.11 aufgefiihrten Kosten in erster Linie auf Produktionskosten
von Exportgruben in den jeweiligen Landern beziehen, begriinden sich die vergleichsweise
geringen Produktionskosten in China durch die Einbeziehung von Produktionskosten samt-
licher Gruben.
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Vom technischen Standpunkt aus besteht kein Unterschied zwischen der Férderung von
Kokskohle gegenliber der von Kraftwerkskohle. Aufgrund hoher Qualitatsanforderungen an
Kokskohlen beispielsweise beim Aschegehalt und Verkokungseigenschaften verringert sich
jedoch die Anzahl der fir die Produktion von qualitativ hochwertiger Kokskohle in Frage
kommenden Lagerstatten. Zudem wird haufig ein hdherer Aufbereitungsaufwand notwen-
dig. Da qualitativ hochwertige Kokskohle weltweit in vergleichsweise wenigen Lagerstatten
gefordert wird, kdnnen die Produzenten héhere Preise auf dem Weltmarkt erzielen. Im
Umkehrschluss erméglichen die hoheren Erlése auch die Produktion zu héheren Kosten.
Als ein anschauliches Beispiel daftir gilt die im Tiefbau geférderte Kokskohle aus einem der
dltesten Kohlereviere der USA im zentralen Teil der Appalachen. Trotz groBer Kohlevorrate
fallen hier Produktionskosten von bis zu USD 80/t an, da die am einfachsten zugéanglichen
und machtigsten Fléze bereits weitestgehend abgebaut wurden. Die Gewinnung der Kohle
aus geringmachtigeren Flézen erfordert einen wesentlich héheren Aufwand, der nur aufge-
bracht werden kann, wenn die Kokskohlen-Weltmarktpreise dies zulassen.

In Australien, dem bedeutendsten Hartkohle exportierenden Land, gibt es eine relativ groBe
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Abbildung 5.11: Produktionskosten von Hartkohle in ausgewdhlten Landern im Vergleich der Jahre
2004/2005 und 2006/2007 (Chen, 2006; Ritschel et al., 2005, 2007).

Spannweite der Produktionskosten. In einigen australischen Tagebauen kann Kraftwerkskoh-
le zu niedrigeren Produktionskosten ab etwa USD 14/t (2006/2007) abgebaut werden als
in Russland oder Venezuela. Teilweise kdnnen sie mit bis zu USD 42/t aber auch zwei- bis
dreimal so hoch ausfallen. Die Produktionskosten der im australischen Tagebau gewonnenen
Kokskohle fallen mit USD 26 bis USD 36/t geringer aus als in Kanada (Abb. 5.11).

Die chinesischen Produktionskosten flr die fast ausschlieBlich im Tiefbau geférderte Kohle
lagen 2005 zwischen USD 5 und USD 17/t (Chen, 2006). Die im Vergleich zu den ande-
ren Landern sehr geringen Produktionskosten dirften sich auf den gesamten chinesischen
Kohlesektor beziehen und neben dem modernen chinesischen Kohle-Hochleistungsbergbau
auch den nicht mechanisierten Kleinstbergbau mit geringen Investitions- und Lohnkosten
mit einbeziehen. Heutzutage kénnen die Produktionskosten von hochwertiger chinesischer
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Exportkohle auch héher als die von Chen (2006) angegebenen USD 17/t ausfallen, wie das
Beispiel der China Coal Energy Company (Tab. 5.4) zeigt.

Tabelle 5.4: Entwicklung der Produktionskosten von Hartkohle ausgewahlter Unternehmen
nach Jahresberichten und Unternehmensprasentationen.

- u " Produl k Verdnde-
c nternehmen roduktionskosten rung
s (Forderregion) gumSIRoen (USD/t) 2004/2008
(%)
2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008
m Elk Valley Coal/Teck Tagebau; KKY 17,2 20,1 20,0 27,2 353 39,1 50,1 + 150
® | Cominco
5 www.teck.com
X
Arch Coal 14,9 16,0 17,9
www.archcoal.com
Powder River Basin Tagebau; KWK? 6,0 6,8 7,9 9,6 10,3 11,3 + 66
Western Bituminous Tiefbau; KWK? i7,0 17,3 18,1 17,2 21,6 24,0 + 39
< Zentrale Appalachen vorrangig Tief- 34,0 38,4 47,7 50,8 48,9 55,2 + 44
0 bau; KWK? und
=) KK
Consol Energy vorrangig Tief- 289 304 33,1 359 37,1 459 + 49
www.consolenergy.com bau; KWK? und
(No6rdl. und zentrale KK
Appalachen)
China Shenhua Energy Tief- und Tage- 6,4 7,0 8,3 9,9 13,7 + 114
Company Ltd. bau; vorrangig
m | http:// KWK?2
:E en.shenhuachina.com
: China Coal Energy Tief- und Tage- 21,7 22,7 29,4
s | Company Ltd. bau; vorrangig
www.chinacoalenergy. KWK?
com/eng
5 PT Bumi Resources Tagebau; KWK?; 16,0 23,7 26,1 25,9 33,1 + 107
‘% | www.bumiresources. nur Cash-Costs
g com (ohne Amorti-
° sierung, Ab-
'g schreibungen,
= Overhead etc.)

1 KK - Kokskohle, 2 KWK - Kraftwerkskohle

Im weltweiten Vergleich liegen die in Deutschland anfallenden Produktionskosten der Hart-
kohleférderung im Tiefbau vor allem aufgrund der schwierigen Abbaubedingungen in groBen
Teufen von durchschnittlich 1145 m (SdK, 2008b) wesentlich héher. Die deutschen Produkti-
onskosten beliefen sich 2007 auf 170 €/t SKE (VDKI, 2008) beziehungsweise USD 265/t.

Durchschnittlich haben sich die Produktionskosten in den bedeutendsten Hartkohle expor-
tierenden Landern (Abb. 5.11) 2006/2007 gegeniber 2004/2005 um 25 % erhdht. Dies
ist vorrangig auf die in diesem Zeitraum stark gestiegenen Energiekosten zurlickzufiihren.
Diese Kostensteigerungen konnten in dem hier betrachteten Zeitraum aber lber die erzielten
Erldse ausgeglichen werden, da auch die Kohlepreise nahezu stetig anstiegen (Abschnitt
5.2.9). Die Veranderungen der Produktionskosten ausgewahlter Kohleproduzenten fir 2008
zeigen, dass sich diese gegenliber den Vorjahren durch die bis Mitte 2008 extrem gestiege-
nen Kosten flir Energie Gberproportional erhéhten (Tab. 5.4). Die gestiegenen Kosten sind
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aber auch auf héhere Aufwendungen fir Personal und Ersatzteile sowie erhdhte Férderge-
blhren zurickzufihren.

5.2.5 Hartkohleverbrauch

Der weltweite Hartkohleverbrauch betrug 2007 rund 5,52 Gt. Wie auch bei der Férderung
entfielen mit 3,54 Gt nahezu zwei Drittel des weltweiten Verbrauchs auf Austral-Asien (Abb.
5.12), gefolgt von Nordamerika mit 18,4 % und Europa mit 7,4 %. Von den restlichen vier
Regionen weisen nur noch die GUS mit 5,7 % und Afrika mit 3,5 % signifikante Verbrauche
auf, wahrend Lateinamerika und der Nahe Osten zusammen mit 0,05 Gt einen Anteil von
weniger als einem Prozent belegen.
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Abbildung 5.12: Hartkohleverbrauch (insgesamt 5520 Mt) der zehn wichtigsten Lander und Deutsch-
lands sowie Verteilung nach Regionen 2007.

Da der Uberwiegende Teil der weltweit geférderten Hartkohle fur den jeweils heimischen
Verbrauch bestimmt ist, sind die drei groBten Férderlander zugleich auch die gréBten Ver-
braucher. Auf Rang eins steht die VR China (Abb. 5.12) mit einem Anteil von 44,9 % gefolgt
von den USA mit 17,2 % und Indien mit 9,1 %. Der viertgréBte Verbraucher mit rund 182 Mt
(3,3 %) ist Japan, das nahezu seinen gesamten Kohlebedarf importieren muss.

Abgesehen von Sltdkorea auf Rang 7, das seinen Kohlebedarf nahezu komplett impor-
tiert, befinden sich unter den zehn gréBten Verbraucherlandern (Abb. 5.12) mit Sitdaf-
rika, Russland, Polen, der Ukraine und Australien nur Lander, die selbst eine bedeutende
Hartkohleférderung aufweisen. Deutschland belegte 2007 mit einem Hartkohleverbrauch
einschlieBlich Koks von 71,3 Mt den elften Rang. Auf die drei Lander Polen, Deutschland
und GroBbritannien entfielen 2007 mit rund 221 Mt knapp 59 % des gesamten Hartkohle-
verbrauchs der EU-27.

Energierohstoffe 2009




KOHLE

Rund 87 % des weltweiten Hartkohleverbrauchs in Hohe von 5,52 Gt entfielen 2007 auf
Kraftwerkskohle und rund 13 % auf Kokskohle (IEA, 2008b). Die Rangfolge der grdBten
Kraftwerkskohle verbrauchenden Lander (Tab. 5.5) unterscheidet sich nur geringfiligig von
der Rangfolge der groB3ten Hartkohle-Verbraucherlander (Abb. 5.12). Dies ist auf den hohen
Anteil von Kraftwerkskohle am gesamten Hartkohleverbrauch zurickzufihren. Im Gegen-
satz dazu orientiert sich der Bedarf und somit die Rangfolge der Kokskohle verbrauchenden
Lander groBtenteils an der Roheisenproduktion eines Landes, die unter Einsatz von Koks
erfolgt.

Rund die Halfte des weltweiten Kokskohleverbrauchs entfiel 2007 auf die VR China. Mit gro-
Bem Abstand folgten auf den weiteren Rangen mit Japan und Indien zwei weitere asiatische
Lander (Tab. 5.5). Deutschland belegte mit einem Verbrauch von 23 Mt Kokskohle, ent-
sprechend 3,2 % des Weltverbrauchs, nach Russland und der Ukraine den sechsten Rang.

Die Verbrauchsentwicklung von Hartkohle zwischen 1980 und 2007 weist nach IEA-Angaben
eine Verdoppelung auf, wobei die Entwicklung regional sehr unterschiedlich war (Abb. 5.13,
Tab. 5.6). Wahrend sich der Hartkohleverbrauch in Austral-Asien, Nord- und Lateinamerika,
dem Nahen Osten sowie Afrika stark erhohte, verringerte sich der Verbrauch in Europa und
der GUS-Region um beinahe ein Drittel beziehungsweise rund die Halfte (IEA, 2008b).

Da sich die Entwicklung des Hartkohleverbrauchs differenziert nach Kraftwerks- und Koks-
kohlen prinzipiell nicht von der Hartkohleférderung unterscheidet, wird auf eine gesonderte
Betrachtung verzichtet.
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Abbildung 5.13: Entwicklung des weltweiten Hartkohleverbrauchs von 1980 bis 2007 nach Regionen
(IEA, 2008b).
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Tabelle 5.5: Die zehn groBten Hartkohle-Verbraucherldnder differenziert nach Kraftwerks- und
Kokskohle (IEA, 2008b).

Rang Land koﬁﬁ?etltg'eb:gilch A(';',}:oe)" Rang Land I\(lzll('gl:gtil‘cl:?l A('(‘,}:S“
(Mt) (Mt)

1 China, VR 2183,8 45,5 1 VR China 359,3 49,7

2 USA 936,4 19,5 2 Japan 54,0 7,5

3 Indien 456,4 9,5 3 Indien 48,1 6,6

4 Sidafrika 176,1 3,7 4 Russland 47,1 6,5

5 Japan 128,3 2,7 5 Ukraine 29,8 4,1

6 Russland 105,4 2,2 6 Deutschland 23,0 3,2

7 Polen 73,8 1,5 7 Stdkorea 21,7 3,0

8 Sidkorea 70,4 1,5 8 USA 20,5 2,8

9 Australien 69,5 1,4 9 Polen 13,7 1,9

10 GroBbritannien 62,7 1,3 10 Kasachstan 10,8 1,5

Summe 4262,6 88,8 Summe 628,0 86,8

WELT 4 798,6 100,0 WELT 723,5 100,0
Tabelle 5.6: Aufteilung und Entwicklung des weltweiten Hartkohleverbrauchs fir 1980 und

2007 (IEA, 2008b).

Anteile der Regionen am Verbrauch in %
Jahr Verbrauch

[Mt] - Naher Austral- Nord- Latein-

Europa GUS Afrika Osten Asien amerika amerika
1980 2777 20,6 19,1 3,3 0,1 33,7 22,8 0,5
2007 5522 7,3 5,2 3,5 0,3 65,3 17,9 0,5

5.2.6 Erzeugung und Verbrauch von Koks

Die weltweite Koksproduktion belief sich 2007 auf 544,4 Mt. Mit einem Anteil von 59,1 %
war die VR China der mit Abstand gréBte Produzent (Abb. 5.14), gefolgt von den GUS-
Staaten mit 9,9 %, Japan mit 7,1 %, Indien mit 3,6 % und den USA mit 2,7 %. Deutsch-
land belegte mit einer Koksproduktion von rund 8,4 Mt den neunten Rang (SdK, 2008a).
Wahrend die weltweite Koksproduktion in den 1980er und 1990er Jahren zwischen 330 und
375 Mt/a schwankte, stieg sie ab 2001 rapide an. Bis 2007 wuchs die Koksproduktion so
von 347 Mt um 197 Mt auf rund 544 Mt. Dieser Zuwachs ist mit einem Anstieg um 190 Mt
fast ausschlieBlich durch die VR China bedingt (SdK, 2008a).

Weltweit lag der Koksverbrauch 2007 in der GréBenordnung der Erzeugung bei 544,3 Mt
(SdK, 2008a). Der groBte Koksverbraucher war ebenfalls die VR China mit einem Anteil von
rund 56 % (Abb. 5.15), gefolgt von Japan mit 9 % und Russland mit etwa 5 %. Deutschland
lag mit 13,1 Mt Koks auf Rang sieben (IEA, 2008b). Auf die zehn gréBten Koksverbraucher-
lander entfielen mit rund 487 Mt nahezu 90 % des globalen Koksverbrauches.
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Abbildung 5.14: Koksproduktion (insgesamt 544,4 Mt) der zehn wichtigsten Lander 2007
(SdK, 2008a).
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Abbildung 5.15: Koksverbrauch (insgesamt 544,3 Mt) der zehn wichtigsten Lander 2007 (IEA,
2008b; Interfax, 2003-2009; SdK, 2008a).

5.2.7 Hartkohletransport

Der Ferntransport von Kohle erfolgt in der Regel mit dem Schiff und steht damit in direkter
Konkurrenz zu anderen Massengutern wie Erzen oder Getreide. Von den 2007 rund 3 Gt
per Schiff transportierten Massengltern entfielen jeweils knapp ein Viertel auf Eisenerz
und Kohle mit insgesamt 778 Mt. Eisenerz mit plus 76 % und Kohle mit plus 50 % weisen
seit 2000 die mit Abstand hdchsten Zuwachsraten beim seewartigen Transport auf (VDKI,
2008).
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Grundsatzlich sind die Frachtraten abhangig von der SchiffsgréBe und sinken mit steigender
Tonnage. Sie werden aber auch von saisonalen Schwankungen, beispielsweise durch héhere
Getreideexporte nach der Erntezeit, beeinflusst. Wahrend sich die Frachtraten in den 1990er
Jahren nur wenig veranderten, erhdhten sie sich ab 2003 signifikant und vervierfachten oder
gar verfinffachten sich bis 2007 auf allen Kohletransportrouten (Abb. 5.16). Dies verstarkte
den Preisauftrieb der Importkohle in den vergangenen Jahren zusatzlich.
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Abbildung 5.16: Entwicklung der Capesize-Frachtraten von 1995 bis 2007 aus verschiedenen Liefer-
landern zu den groBen europdischen Hafen Amsterdam, Rotterdam und Antwerpen
(ARA) (VDKI, 2006, 2008).

Untersuchungen von Ritschel et al. (2007) zeigen, dass der Anteil flir die Seefracht und den
Hafenumschlag an der Kostenkette bezogen auf das Jahr 2006 zusammen etwa 28 bis 37 %
(USD 25 bis USD 27/t) bei Kokskohle und 36 bis 46 % (USD 20 bis USD 23/t) bei Kraft-
werkskohle ausmachten. Da die Kosten fiir den Hafenumschlag mit etwa USD 2 bis USD 6/t
einen verhaltnismaBig geringen Kostenanteil verursachen, bildet die Seefracht in den meis-
ten Fallen den zweitgroBten Kostenblock nach den Produktionskosten.

Der Binnentransport von der Exportgrube zum Exporthafen erfolgt hdufig per Eisenbahn. Die
Exportgruben des groBten Hartkohleexporteurs Australiens sind meist weniger als 200 km,
die stidafrikanischen Exportgruben rund 600 km von den Hafen entfernt (Productivity Com-
mission, 1998). Mit 550 bis 600 km ahnlich weit entfernt liegen die polnischen Gruben des
Oberschlesischen Beckens von den Exporthafen Danzig, Gdingen und Swineminde (UN-ECE,
1994). Der Uberwiegende Teil der polnischen Hartkohleexporte wird allerdings mit der Bahn
in die angrenzenden Lander transportiert. Die groten Entfernungen legen russische Export-
kohlen mit der Bahn mit durchschnittlich 4500 km zurtick, da deren GroBteil in Westsibirien
gefdrdert wird (Rosinformugol, 2007). Ein derart weiter Transportweg lber Land ist nur
durch subventionierte Eisenbahntarife und bei hohen Weltmarktpreisen mdglich (Schmidt
et al., 2006). Abhangig von den lokalen Bedingungen transportieren moderne Kohlezlige
bis zu 10 000 t Kohle. Bei einem Fassungsvermdgen von 100 t je Waggon entspricht dies
einem Zug mit 100 Waggons. Spezielle Zlige, bekannt als Unit Trains, werden vorrangig in
Kanada, den USA und Australien eingesetzt.
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Der Kostenanteil des Transportes von der Exportgrube zum Exporthafen an der gesamten
Kostenkette belief sich 2006 auf 15 bis 17 % (USD 7 bis USD 11/t) fur Kraftwerkskohle
und 19 bis 20 % (USD 16 bis USD 21/t) fiir Kokskohle (Ritschel et al., 2007). In Landern
mit Transportentfernungen von mehr als 600 km kann dieser Anteil sogar noch héher aus-
fallen. Dies betrifft dann aber vorrangig Kokskohle. So betragt dieser Kostenanteil in den
USA mit Transporten von den Appalachen an die Ostkiste und in Kanada von Alberta oder
Saskatchewan an die Westkuste bis zu 33 %, in Russland trotz der Subventionierung mehr
als 40 %.

In Europa wird der GroBteil der Importkohle in den ARA-Hafen angelandet. Von dort er-
folgt der Weitertransport mit der Bahn oder Binnenschiffen zu den Endverbrauchern. Nach
Angaben des Bundesverbandes der Deutschen Binnenschiffahrt (BDB) entfielen 2007 mit
36,3 Mt rund 14,6 % des gesamten deutschen Binnenschifftransportaufkommens auf feste
mineralische Brennstoffe (BDB, 2008).

5.2.8 Hartkohleweltmarkt

Die Anfange des internationalen Hartkohlehandels reichen zurtick in die Mitte des 19. Jahr-
hunderts, als mit dem Beginn der Dampfschifffahrt Kohle als Treib- und Brennstoff in allen
Welthafen bendtigt wurde (Ritschel et al., 2005). 1896 belief sich das Handelsvolumen auf
etwa 68 Mt und wurde zu etwa 70 % von England dominiert. Nach dem 2. Weltkrieg (1946)
hatte der internationale Hartkohlehandel einen Umfang von rund 85 Mt, wobei etwa die
Halfte aus Nordamerika stammte (VDKI, 1996). Der globale Hartkohlehandel erfuhr erst
nach der zweiten Olpreiskrise 1979/1980 einen nachhaltigen Aufschwung (Abb. 5.17). Von
den weltweit rund 5,5 Gt geférderten Hartkohlen wurden 2007 rund 914 Mt gehandelt.
Dies entspricht einem Anteil an der weltweiten Produktion von 16,5 %. Andere Institutio-
nen beziffern den weltweiten Handel auf 906 Mt (VDKI, 2008) oder 917 Mt (IEA, 2008b).
Damit betragen die Abweichungen der zwei zuvor genannten Institutionen gegentber dem
Wert der BGR weniger als 1 %. Diese Unterschiede durften in erster Linie auf der Nutzung
unterschiedlicher Quellen basieren. Bei den anschlieBenden historischen Betrachtungen wird
vorrangig auf die Daten des VDKI zurlckgegriffen.

Der weltweite Hartkohlehandel stieg zwischen 1978 und 2007 um das 3,3-fache auf 906 Mt
an (VDKI, 2008). Primaren Anteil an diesem Zuwachs hatte dabei die Zunahme des see-
wartigen Handels, der heute den GroBteil des Welthandels flir Hartkohle ausmacht. Nach
Angaben des VDKI (2008) entfielen 2007 etwa 820 Mt auf den seewartigen Handel und
lediglich 86 Mt auf den intrakontinentalen Binnenhandel. Der (iberwiegende Teil des globalen
Binnenhandels entfiel 2007 mit 39 % auf die GUS, gefolgt von Europa mit 22 %, mit dem
vorrangigen Transport von Polen und der Tschechischen Republik in andere EU-Lander, sowie
mit 21 % auf Nordamerika. GroBe Zuwachsraten aufgrund eines wesentlich gestiegenen
chinesischen Importbedarfs erfuhr in den letzten Jahren ebenfalls der intrakontinentale
Binnenhandel zwischen der VR China und ihren Nachbarlandern Nordkorea, Mongolei und
Vietnam (VDKI, 2008). Die Anteile von Kraftwerks- und Kokskohle sowohl beim See- wie
auch beim Binnenhandel verhalten sich derzeit etwa 3 zu 1.

Wahrend sich 1978 der seewartig gehandelte Anteil an den rund 210 Mt weltweit gehan-

delter Hartkohle auf rund 60 % belief, stieg dieser Anteil im Jahre 2007 auf rund 90 %
(Abb. 5.17). Damit erhéhte sich der Seehandel in diesem Zeitraum um mehr als das Flnf-
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fache. Bis Mitte der 1980er Jahre wurde Uberwiegend Kokskohle seewartig gehandelt. Seit
Anfang der 1990er Jahre dominiert hier die Kraftwerkskohle. Nach der Uberwindung der
Asienkrise Ende der 1990er Jahre erfuhr der seewartige Hartkohlehandel und dabei vor al-
lem bei Kraftwerkskohle einen signifikanten Zuwachs von durchschnittlich rund 9 %/a. So
verdoppelte sich der seewartige Kraftwerkskohlehandel zwischen 1999 und 2007 von 309
auf 618 Mt, wahrend der seewartige Kokskohlehandel lediglich um rund 22 % von 166 auf
202 Mt anstieg. Insgesamt erhdhte sich der Anteil der seewartig gehandelten Hartkohle an
der weltweiten Hartkohleférderung von durchschnittlich 10 % in den 1980er Jahren nahezu
kontinuierlich bis 2007 auf rund 16 % (verschiedene VDKI-Jahresberichte).

= 1000
5 e Gesamter Hartkohlewelthandel
<5 900
b mmmm  davon seewdrtiger Hartkohlewelthandel
£ === davon seewértiger Kraftwerkskohlehandel
: 800 .
‘°= 700 mmmm  davon seewdrtiger Kokskohlehandel
=
E 600
I
=
& 500
5
400
8
b
=t 300
5
w200
]
et
g 100
] * vorlaufige Schatzung
= 0 . . e - ——
e
Ne] ) e Ix o 2 4% o > £ o ol
& & & &S NQ,Q?’ £ P @q"‘ & & LS 'P& qsg.s“’ S

Abbildung 5.17: Entwicklung des weltweiten Hartkohlehandels seit 1978 (VDKI-Jahresberichte seit
1986).

Unter den Hartkohleexport-Regionen 2007 war Austral-Asien mit 538 Mt die mit Abstand
wichtigste Region, gefolgt von der GUS mit 128 Mt, Nordamerika mit 83,9 Mt, Lateinamerika
mit 73 Mt und Afrika mit 67,8 Mt. Aus diesen fUinf Regionen zusammen stammten nahezu
98 % der weltweiten Hartkohleexporte in H6he von rund 914 Mt (Abb. 5.18, Abb. 5.19).
Die mit Abstand groéBte Exportnation 2007 war Australien mit einem Anteil von rund 27 %
an den weltweiten Hartkohleexporten (Abb. 5.19). Auf den folgenden Rangen liegen Indo-
nesien und Russland mit einem Anteil von rund 21 % und 11 %. Der Marktanteil der zehn
groBten Hartkohle exportierenden Lander belief sich 2007 auf etwa 95 %.

Der seewartige Handel mit Kokskohle im Jahr 2007 wurde dabei von nur drei Landern
dominiert. Unangefochten auf dem ersten Platz rangierte auch hier Australien mit 68 %,
gefolgt von den USA mit 13 % und Kanada mit 12,5 %. Aus diesen drei Landern stammten
93,5 % der insgesamt 202 Mt auf dem Seeweg gehandelten Kokskohlen. Bei den auf dem
Seeweg gehandelten Kraftwerkskohlen dominierte Indonesien (Abb. 5.21) mit einem Anteil
von 30,6 %, gefolgt von Australien mit 17,5 %, Russland mit 11,7 %, Stdafrika mit 11,3 %
und Kolumbien mit 9,9 %. Damit entfielen auf die finf bedeutendsten Kraftwerkskohle-
exporteure rund 81 % der seewartigen Hartkohleexporte in H6he von insgesamt 618 Mt
(VDKI, 2008).
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Abbildung 5.18: Die groBten Hartkohleproduzenten und seewartiger Handel (insgesamt 820 Mt)

2007 (BGR, 2008; VDKI, 2008).

Kohleverfllissigung — Eine Alternative zum Erdél?

Bei mittel- bis langfristig steigenden Erddlpreisen kénnte die Kohleverfliissigung dazu beitragen
Substitute fr Erddl bereitzustellen. Methoden, Kohle in flissige Kohlenwasserstoffe (Coal to Li-
quid, CTL) umzuwandeln, sind bereits seit dem frithen 20. Jahrhundert bekannt. 1913 gelang es
dem Deutschen Friedrich Bergius erstmals, Kohle zu verflissigen (Bergius-Pier-Verfahren). Dafir
erhielt er 1931 den Chemie-Nobelpreis. 1925 wurde eine weitere Methode zur Kohleverflissi-
gung Uber Synthesegas und anschlieBende katalytische Umsetzung zu Kohlenwasserstoffen und
Wasser durch Fischer und Tropsch zum Patent angemeldet (Fischer-Tropsch-Synthese). Beide
Verfahrenswege wurden in Deutschland bis 1945 mit insgesamt 21 Verflissigungsanlagen an-
gewandt. Damit konnte der deutsche Mineralélbedarf wahrend des 2. Weltkrieges Giberwiegend
durch synthetisch hergestell-te Produkte gedeckt werden. Trotz verschiedener Ansatze wurde
in der Folge die Kohleverflissigung in Deutschland in groBem Stil nicht wieder aufgenommen.
Die letzte deutsche Pilotanlage zur Kohle-verflissigung wurde im Jahr 2004 abgebaut und an
den chinesischen Kohlekonzern Shenhua nach Shanghai verkauft.

AuBerhalb Deutschlands wurde die Technik vor allem in Stidafrika weiterentwickelt, da das Land
aufgrund eines Embargos unter Olknappheit litt. 1955 wurde von der South African Synthetic
Oil Limited (SASOL) in Sasolburg die Produktion von synthetischem Ol aus Kohle aufgenommen.
Noch heute arbeitet die Gesellschaft mit einem modifizierten Fischer-Tropsch-Verfahren und
erzeugt bei einem Verbrauch von rund 45 Mt Kohle jahrlich gegenwartig rund 150 000 b/d an
CTL-Produkten. Damit wird in etwa 40 % des gesamten stdafrikanischen Treibstoffbedarfs ge-
deckt. Neben Slidafri-ka treibt seit einigen Jahren vor allem China das Thema Kohleverflissigung
im Rahmen seiner ener-giepolitischen Agenda voran. So verfolgt allein der groBte Kohlekonzern
Chinas (Shenhua) Projekte an acht verschiedenen Standorten von der Versuchsanlage bis zur
groBtechnischen Nutzung. Die erste groBkommerzielle Verflissigungsanlage wurde in Ordos
in der Inneren Mongolei Ende 2008 in Betrieb genommen. Fir das Jahr 2020 sind in China
bis zu 30 Mt CTL-Produkte geplant, fur deren Produktion etwa 120 bis 150 Mt Kohle pro Jahr
bendtigt werden.
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Abbildung 5.19: Hartkohleexport (insgesamt 914 Mt) der zehn wichtigsten Lander und Deutschlands
sowie Verteilung nach Regionen 2007.

Die bedeutendsten Regionen beim Hartkohleimport 2007 waren Austral-Asien mit 500,4 Mt
und Europa mit 267 Mt. Zusammen entfielen auf sie knapp 84 % der weltweiten Hartkoh-
leimporte in H6he von rund 915 Mt (Abb. 5.20). Die gréBten Hartkohle-Importeure waren
ausschlieBlich asiatische Lander mit einem Volumen von zusammen 448,4 Mt, entsprechend
49 %. Nach Japan (20,3 %), Sudkorea (9,7 %) und Taiwan (7,5 %) folgten erstmals mit
Indien (5,9 %) und der VR China (5,6 %) ebenfalls asiatische Lander. Erst danach liegen
mit GroBbritannien (5,5 %) und Deutschland (5,2 %) europdische Lander in der Rangliste.
Dabei entfielen mit 239,8 Mt knapp 26 % der weltweiten Hartkohleimporte auf die Euro-
paische Union (EU-27).

Nach IEA-Angaben entfielen rund 57 % der weltweiten Kokskohleimporte in Hohe von 207 Mt
auf Austral-Asien und dabei ausschlieBlich auf asiatische Lander. Japan dominiert mit einem
Anteil von rund 26 % vor Indien und Sitdkorea mit jeweils etwa 11 %. Die zweitgréBte
Importregion fur Kokskohle war Europa mit 61 Mt. Europas bedeutendster und weltweit
viertgroBter Kokskohleimporteur 2007 war Deutschland mit rund 9,6 Mt. Die Rangfolge der
wichtigsten Kraftwerkskohle importierenden Lander andert sich im Vergleich zur Rangfolge
der groBten Hartkohleimportlander (Abb. 5.20) nur unwesentlich, da die Kraftwerkskoh-
lemenge am gesamten Hartkohlemarkt in etwa dreimal so hoch ausféllt wie die Menge an
Kokskohle. Lediglich bei Indien ergibt sich eine Veranderung in der Rangfolge. Aufgrund
des relativ hohen Kokskohle-Importanteils von 23,3 Mt an den indischen Hartkohleimporten
liegt es auf Rang acht unter den gréBten Kraftwerkskohle importierenden Landern (IEA,
2008b).

Der Kraftwerkskohle-Weltmarkt wird in einen pazifischen und atlantischen Markt unter-
teilt. Wahrend Europa, Afrika und Nordamerika ihren Importbedarf auf dem atlantischen
Markt vor allem Uber Sudafrika, Kolumbien, Venezuela und Russland decken, werden die
pazifischen Importeure wie Japan, Stdkorea und Taiwan vorrangig durch Indonesien, Aus-
tralien und die VR China versorgt. Grund flr die Unterteilung in zwei Markte ist vor allem
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der Frachtkostenanteil an den Importkohlekosten. So betrug der Austausch zwischen den
Kraftwerkskohle-Teilmarkten im Jahr 2007 nur wenige Millionen Tonnen (VDKI, 2008). In-
donesien und Australien lieferten mit 26 Mt Kraftwerkskohle rund 10 % des Importbedarfs
in den atlantischen Markt. Umgekehrt lieferten Siidafrika und Kolumbien zusammen mit
13 Mt rund 3 % des Importbedarfs in den pazifischen Markt. Im Gegensatz dazu existiert
fir den weniger von den Frachtkosten beeinflussten Kokskohlenmarkt ein einheitlicher Welt-
markt, da aufgrund der geringeren Anzahl der Anbieterlander und der weltweit verteilten
Nachfrager fur Kokskohle héhere Erldse als fur Kraftwerkskohle erzielt werden. Dadurch ist
der Frachtkostenanteil an der Kostenkette von der Grube bis zum Verbraucher geringer als
bei Kraftwerkskohle.
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Abbildung 5.20: Hartkohleimport (insgesamt 915 Mt) der zehn wichtigsten Lander sowie Verteilung
nach Regionen 2007.

Von den 618 Mt seewartig gehandelten Kraftwerkskohlen entfielen 2007 rund 229 Mt auf
den atlantischen und 389 Mt auf den pazifischen Markt (VDKI, 2008). Die bedeutendsten
Kraftwerkskohlelieferanten flir den atlantischen Markt waren 2007 Kolumbien, Sidafrika
und Russland, wahrend den pazifischen Markt vor allem Indonesien, Australien und die VR
China belieferten (Abb. 5.21).

Der vergleichsweise hohe Absatz indonesischer Kraftwerkskohle im atlantischen Raum ist
vor allem auf deren hohe Qualitat mit niedrigen Schwefelgehalten und relativ geringem Preis
zurlUckzuftihren. Bei den australischen Lieferungen in den atlantischen Markt handelt es sich
nur untergeordnet um Kraftwerkskohle und fast ausschlieBlich um qualitativ hochwertige
Kokskohle. Russland kann aufgrund seiner geografischen Lage beide Markte bedienen, da
sich geeignete Hafen sowohl im europaischen Raum als auch im Fernen Osten befinden. Die
stidafrikanischen Lieferungen in den pazifischen Raum gingen vorrangig nach Indien, das
zunehmend auch von Importen aus dem atlantischen Markt abhangig ist.
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Abbildung 5.21: Liefer- und Empfangerlander des seewartigen Kraftwerkskohlehandels (VDKI,
2008).

Auf dem Koksweltmarkt wird nur ein geringer Teil von rund 5 % der Weltkoksproduktion
gehandelt (VDKI, 2008). Dabei ist die VR China der mit Abstand groBte Kokserzeuger (Ab-
schnitt 5.2.6) und auch der groB3te Exporteur von Koks. Zwar exportierte die VR China 2007
mit 15,3 Mt nur 4,8 % der eigenen Produktion, dennoch entsprach dies einem Weltmarkt-
anteil von etwa 49 %. Damit verfligt die VR China Uber eine marktbeherrschende Stellung
auf dem Weltkoksmarkt. Der zweitgréBte Koksexporteur 2007 mit einem Anteil von etwa
20 % (6,3 Mt) war Polen (PIG, 2009). Bei den Importeuren von Koks belegte Deutschland
2007 mit 4,1 Mt weltweit den ersten Rang (VDKI, 2008). Auf den ndchsten Platzen mit ei-
nem Importvolumen von 2 bis 3 Mt lagen Japan, Studkorea und die USA. Ein kontinuierlich
steigender Bedarf ist ebenfalls in Brasilien zu verzeichnen, welches 2007 rund 1,6 Mt Koks
importierte (McCloskey, 2003-2009).

5.2.9 Hartkohlepreise

Die durchschnittlichen jahrlichen Importkosten fir in die EU importierte Kraftwerkskoh-
le, entsprechend den Preisen in den Anlandehafen, lagen in den vergangenen 22 Jahren
zwischen USD 34,43 und USD 82,81/t (cif) (Cost, Insurance and Freight) (Abb. 5.22). Die
Bandbreite flir Kokskohle betrug USD 47,88 bis USD 125,86/t (cif). Diese Preise stellen
Durchschnittspreise in USD des jeweiligen Jahres dar, welche die IEA von den jeweiligen
staatlichen Einfuhrbehoérden lber das gesamte Importvolumen und den Gesamtwert der
Einfuhren erhielt. Die Durchschnittspreise umfassen alle Kohlequalitaten, ohne Berlicksich-
tigung der Endnutzung oder der Vertragskonditionen. Wahrend sich die EU-Importpreise
zwischen 1986 und 2003 fur Kraftwerkskohle tberwiegend in einem Preisband zwischen
USD 35 und USD 50/t und jene fir Kokskohle zwischen USD 50 und USD 65/t bewegten,
legten die Importpreise ab dem Jahr 2004 kraftig zu. Die nominal hdchsten Preise fir Kraft-
werks- und Kokskohle wurden in den Jahren 2006/2007 erreicht, nachdem die Importpreise
fur Kraftwerkskohle gegentiber dem Preistiefpunkt 1999 um rund 141 % auf USD 82,81/t
(cif) im Jahr 2007 und die Kokskohleimportpreise gegentiber 2000 sogar um rund 163 %
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Kohlebrande - Ressourcenvernichtung und Umweltschutz

Oberflachennah anstehende Kohlefloze kdnnen sich spontan entziinden, wenn sie mit ausrei-
chend Sauerstoff in Beriihrung kommt. Derartige Kohlebrdande sind weltweit aus Kohlevorkom-
men bekannt. Manche Kohlebrande unter Tage werden durch Bergbau verursacht, wenn Kohle
durch die Grubenbewetterung in Kontakt mit Sauerstoff gerat.

Brande in oberflachennahen Kohleflézen sind ein weltweites Problem. Dabei werden in groBem
Umfang Ressourcen vernichtet. Zudem werden klimawirksame Gase wie CO,, Methan und ver-
schiedene toxische Gase in die Atmosphare emittiert. In China witen derartige Bréande schon
seit vielen Jahren in einem sich Uber den Norden des Landes erstreckenden Gurtel. Hunderte
Brandfelder sind bekannt, in denen jahrlich 10 bis 20 Mt Kohle verbrennen. Fiir den Bergbau
unbrauchbar wird dabei eine etwa zehnmal so groBe Kohlemenge, da in der Umgebung der
Brande kein Bergbau mehr betrieben werden kann.

Kohlebrande kdnnen nur unter groBem Aufwand durch den Entzug von Energie durch Wasser-
kidhlung, durch die Trennung vom Brennstoff durch Ausgrabung oder Barrieren sowie durch
Unterbinden der Sauerstoffzufuhr durch groBraumiges Abdecken mit Léss oder Ton geldscht
werden. In dem interdisziplinaren geowissenschaftlichen Verbundprojekt Sino-German Coal
Fire Research (BMBF, Férderkennzeichen 0330490) wird derzeit die Entwicklung innovativer
Technologien fiir die Erkundung, Bekdmpfung und Uberwachung von Kohlebrénden in Nordchina
vorangetrieben.

Brennende Kohle im Kohlerevier Wuda, Innere Mongolei, China

auf USD 125,86/t im Jahr 2006 anstiegen (IEA, 2008b). Unter Berlicksichtigung der 2008
bis auf tGber USD 200/t angestiegenen Spotmarktpreise fiir Kraftwerkskohle und Kokskoh-
lepreisen von Uber USD 300/t dirften sich die EU-Importpreise im Jahr 2008 nochmals
signifikant erhéht haben.

In Abbildung 5.22 sind die Kohleimportpreise zusatzlich inflationsbereinigt als reale Preise in
USD Stand 2007 dargestellt. Die Kraftwerks- und Kokskohleimportpreise wurden dazu mit
dem US-amerikanischen Consumer Price Index/All Urban Consumers (CPI-U) des Bureau of
Labor Statistics (Bureau of Labor Statistics, 2009) deflationiert. Bei Betrachtung der realen
Preise flir die Kraftwerkskohleimporte Uber die letzten 22 Jahre zeigt sich, dass trotz der
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gewaltigen nominalen Preiserhdhungen seit 2003 der reale Kraftwerkskohle-Importpreis erst
2007 das inflationsbereinigte Niveau der Jahre 1986 bis 1990 erreichte. Bei der Kokskohle
fihrten hingegen die Preisspriinge zu einem Anstieg der realen Preise um 18 beziehungs-
weise 14 % zwischen 2006 und 2007 gegentliber dem inflationsbereinigten Héchstpreis von
1986 mit USD 109,7/t.

130 mmsm  durchschnittlicher Kokskohleimportpreis (2007er USD) ~
wem  durchschnittlicher Kokskohleimportpreis (nominal)
120 mmm  durchschnittlicher Kraftwerkskohleimportpreis (2007er USD)
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Abbildung 5.22: Preisentwicklung fiir in die EU importierte Kraftwerks- und Kokskohle von 1986 bis
2007 (IEA, 2007, 2008b).

Durch die in den vergangenen Jahren zunehmende Verdffentlichung von aktuellen Tages-,
Wochen- und Monatspreisen fir auf dem Kohleweltmarkt gehandelte Hartkohle haben sich
der Kraftwerkskohle-Spothandel und dessen Preisentwicklungen nachhaltig verandert.
McCloskey, neben Platts der wohl bekannteste Informationsdienst auf dem Hartkohlesektor,
veroffentlicht dazu zwei Preisindizes, den MCIS NW Europe steam coal marker flir Nordwest-
Europa und den MCIS Asian steam coal marker fir Asien. Im Folgenden soll nur auf den
europaischen Preisindex eingegangen werden, der auf cif-Preisen frei Nordwesteuropa (ARA-
Hafen) mit einer Standardqualitat fir den unteren Heizwert von 6000 kcal/kg (25,1 MJ/kg)
und einem Schwefelgehalt von maximal 1 % beruht. Der VDKI veréffentlicht die MCIS NW
Europe steam coal marker-Preise regelmaBig auf seinen Internetseiten, allerdings bezogen
auf einen Heizwert von 7000 kcal/kg (29,3 MJ/kg; entspricht 1 SKE - Steinkohleginheit),
wodurch der Preis in USD/t SKE angegeben wird, was eine insbesondere in Deutschland
gebrauchliche Angabe ist. Im Vergleich zu den jahrlichen EU-Importpreisen (Abb. 5.22)
wird bei den auf Monatsbasis angegebenen Spotmarktpreisen die aktuelle Angebots- und
Nachfragesituation wesentlich besser deutlich.

In den 1990er Jahren bis Mitte 2003 schwankte der MCIS NW Europe steam coal marker—
Preis ungefahr in Finfjahreszyklen relativ gleichmaBig zwischen USD 25 und 45/t (cif). Von
Mai 2003 bis Juli 2004 stieg der Preis aufgrund stark erhéhter Nachfrage bei gleichzeitiger
Verknappung der Frachtkapazitdten um rund 140 % auf USD 78,70/t (cif) (Abb. 5.23).
Im Jahr 2005 fielen die Preise um rund 20 % auf knapp USD 50/t (cif). AnschlieBend,
verursacht insbesondere durch den kalten Winter in Europa und die weiterhin gestiegenen
Preise fur die anderen Energierohstoffe, zogen die Spotmarktpreise wieder an und lagen
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im September 2006 noch rund 94 % Uber dem Tiefstpreis vom Mai 2003. Ab Anfang 2007
entwickelte sich der Kraftwerkskohle-Spotmarktpreis dann parallel zum Olpreis. Innerhalb
des Jahres 2007, welches vor allem durch einen enorm gestiegenen Kohle-Importbedarf
Indiens und Chinas gekennzeichnet war, legte der Preis um rund 91 % auf einen bis dahin
noch nicht dagewesenen nominalen Preis von USD 127/t (cif) zu. Unterstitzt durch einen
starken Wintereinbruch mit Produktions- und Transportausfillen in China, schweren Uber-
schwemmungen wichtiger australischer Kohle-Exportgruben sowie eines rapide steigenden
Olpreises stieg der MCIS NW Europe steam coal marker-Preis allein von Januar 2008 bis
Juli 2008 nochmals um 72 % auf sein bisheriges Allzeithoch von USD 219/t (cif). Somit
erhdhte sich der Kraftwerkskohle-Spotmarktpreis von seinem Tiefpunkt im August 2002
mit knapp USD 26/t bis zum Juli 2008 um fast das Siebeneinhalbfache. Bis zum April 2009
verringerte sich der Kraftwerkskohle-Spotmarktpreis gegentber Juli 2008 um rund 70 %
auf USD 66/t, was aber im Vergleich zu den 1990er Jahren und dem Beginn des neuen
Jahrhunderts nominal noch immer ein recht hohes Preisniveau darstellt.
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Abbildung 5.23: Entwicklung des MCIS NW Europe steam coal marker-Preises von Januar 2002 bis
April 2009 (McCloskey, 2003 - 2009; VDKI, 2003 - 2009).

5.3 Weichbraunkohle
5.3.1 Gesamtressourcen Weichbraunkohle, regionale Verteilung

Die weltweiten Gesamtressourcen an Weichbraunkohle belaufen sich auf 4345 Gt. Davon
werden mit 268,9 Gt, etwa 6,2 %, als Reserven eingestuft. Somit entfallt wie bei der Hart-
kohle der GrofBteil der Gesamtressourcen von 93,8 % an Weichbraunkohle auf die Ressour-
cen. Diese Gesamtressourcen sind insbesondere im Vergleich mit Erdél und Erdgas recht
gleichmaBig Uber die Kontinente der Erde verteilt (Abb. 5.24).

Die weltweit groBten Gesamtressourcen an Weichbraunkohle lagern mit 33,5 %, entspre-

chend etwa 1454 Gt, in Nordamerika, gefolgt von der GUS mit 31,8 % und Austral-Asien
mit 25,9 %. Von den verbleibenden rund 383 Gt (8,8 %) an Gesamtressourcen befinden
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Abbildung 5.24: Regionale Verteilung der Reserven, Ressourcen und der geschatzten kumulierten
Férderung seit 1950 von Weichbraunkohle Ende 2007.

sich rund 358 Gt in Europa (Abb. 5.25). In Nordamerika und der GUS liegen die Gesamt-
ressourcen an Weichbraunkohle fast ausschlieBlich in den zwei groBen Flachenstaaten USA
mit 1401 Gt und Russland mit 1371 Gt. In Austral-Asien verfligen neben der VR China
ebenfalls Australien, Vietnam, Pakistan und die Mongolei Uber groBe Gesamtressourcen.
Die europaischen Gesamtressourcen befinden sich vor allem in Polen und Deutschland, das
weltweit Rang 9 einnimmt. In diesen beiden Léandern lagern zusammen knapp 84 % der
europdischen Gesamtressourcen an Weichbraunkohle.
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Abbildung 5.25: Gesamtressourcen an Weichbraunkohle (insgesamt 4345 Gt) der zehn wichtigsten
Lander sowie Verteilung nach Regionen 2007.
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5.3.2 Weichbraunkohlereserven

In den drei flaichenmaBig groBen Regionen GUS, Austral-Asien und Nordamerika befinden
sich mit 197,6 Gt nahezu 74 % der weltweiten Weichbraunkohlereserven. Damit fallt der
Konzentrationsgrad dieser drei Regionen fir Weichbraunkohle geringer aus als bei den
Hartkohlereserven (Abschnitt 5.2.2). Mit 34,9 %, entsprechend 93,9 Gt, lagern die gréB-
ten Weichbraunkohlereserven (hier inklusive Hartbraunkohle) in der GUS, wozu vor allem
Russland mit 91,6 Gt beitragt (Abb. 5.26).
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Abbildung 5.26: Weichbraunkohlereserven (insgesamt 269 Gt) der zehn wichtigsten Lander sowie
Verteilung nach Regionen 2007.
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Die mit 26,2 % zweitgroBten Weichbraunkohlereserven weist Austral-Asien auf, mit den
gréBten ausgewiesenen Reserven in Australien (37,3 Gt) und der VR China (11 Gt). Uber die
mit 66,2 Gt drittgréBten Weichbraunkohlereserven (24,6 %) verfliigt Europa, mit Deutsch-
land (40,8 Gt) als zweitgroBtem Reservenhalter weltweit. Bedeutende Mengen an Weich-
braunkohlereserven lagern mit 33,3 Gt zudem in Nordamerika und hier primar in den USA
mit allein 31 Gt. Vergleichsweise geringe Weichbraunkohlereserven weisen die Regionen
Lateinamerika mit 5,1 Gt und Afrika mit 9 Mt auf (Abb. 5.26). Im Nahen Osten sind keine
Weichbraunkohlereserven bekannt.
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5.3.3 Weichbraunkohleressourcen

Im Gegensatz zur Situation bei den Reserven lagern mit 3764 Gt rund 92,4 % der gesam-
ten Weichbraunkohleressourcen in den drei Regionen Nordamerika, GUS und Austral-Asien
(Abb. 5.27).
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Abbildung 5.27: Weichbraunkohleressourcen (insgesamt 4076 Gt) der zehn wichtigsten Lander
sowie Verteilung nach Regionen 2007.

Jeweils rund ein Drittel der weltweiten Weichbraunkohleressourcen befinden sich in Nordame-
rika mit 1421 Gt und der GUS mit 1287 Gt (inklusive Hartbraunkohle) mit den wichtigsten
Landern USA mit allein 1370 Gt sowie Russland mit 1280 Gt (inklusive Hartbraunkohle). Mit
rund 1057 Gt (26,2 %) folgt auf dem dritten Rang Austral-Asien mit groBen Weichbraunkoh-
leressourcen in der VR China mit 307 Gt, Vietham mit 200 Gt, Pakistan mit 181 Gt, Australien
mit 173,5 Gt und der Mongolei mit 119 Gt (inklusive Hartbraunkohle). Uber bedeutsame
Weichbraunkohleressourcen verfligt weiterhin Europa mit 291 Gt. Diese lagern vorrangig in
Polen und Deutschland, welches damit weltweit Rang 10 einnimmt (Abb. 5.27).

5.3.4 Weichbraunkohleforderung

Die Gewinnung von Weichbraunkohle erfolgt, abgesehen von einigen lokalen Ausnahmen,
nur im Tagebau. International werden dabei selten Abbautiefen von 200 m Uberschritten.
Eine Ausnahme bildet Deutschland, wo durch den Einsatz von GroBtagebautechnik die For-
derung von Weichbraunkohle bis in Teufen von 400 m rentabel ist.

Die weltweite Weichbraunkohleférderung betrug 2007 rund 978 Mt. Mit 566 Mt wurde mehr
als die Halfte der weltweiten Férderung in Europa erbracht, gefolgt von Austral-Asien mit
237 Mt (Abb. 5.28). GréBere Mengen an Weichbraunkohle wurden mit 90 Mt ebenfalls in
Nordamerika und der GUS mit 79 Mt (inklusive Hartbraunkohle) gefordert. Lateinamerika
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mit 5,8 Mt und der Nahe Osten mit 0,6 Mt besaBen zusammen einen Anteil von nur 0,7 %
an der weltweiten Weichbraunkohleférderung (Abb. 5.28). In Afrika ist keine Férderung von
Weichbraunkohle bekannt.

Das mit Abstand gréBte Weichbraunkohle-Férderland 2007 war Deutschland mit einem
Anteil an der weltweiten Férderung von 18,4 %, entsprechend 180,4 Mt. Auf den weiteren
Platzen mit einer Férderung von mindestens 70 Mt folgten Australien, Russland (inklusive
Hartbraunkohle), die USA, Tirkei und die VR China (Abb. 5.28). Aufgrund einer ebenfalls
bedeutsamen Weichbraunkohleférderung in europdischen Landern wie Griechenland, Polen
und der Tschechischen Republik belief sich die Férderung in der EU-27 auf rund 443 Mt.
Dies entsprach 2007 einem Anteil an der Weltférderung von 45,3 %. Der hohe Anteil der
EU-27 an der weltweiten Weichbraunkohleférderung spiegelt auch die groBe Bedeutung
von Weichbraunkohle flir die Energieversorgung der Europadischen Union wider. Sie ist flr
einige EU-Mitgliedslander, insbesondere flir Deutschland, der wichtigste heimische Ener-
gierohstoff.
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Abbildung 5.28: Weichbraunkohleférderung (insgesamt 978 Mt) der zehn wichtigsten Lander sowie
Verteilung nach Regionen 2007.

Wahrend sich die globale Hartkohleférderung in den letzten 30 Jahren verdoppelte (Abschnitt
5.2.4), erhohte sich die Weichbraunkohleférderung im Zeitraum von 1978 bis 2007 nur um
rund 83 Mt (9 %) auf 978 Mt (Tab. 5.7). Allerdings vergroéBerte sich die weltweite Weich-
braunkohleférderung signifikant bis 1987 um 186 Mt (21 %) auf rund 1081 Mt. Die Verrin-
gerung der weltweiten Weichbraunkohleférderung in den 1990er Jahren um mehr als 200 Mt
auf rund 856 Mt im Jahr 1999 ist auf die politischen und wirtschaftlichen Veranderungen in
der ehemaligen DDR, den osteuropadischen Staaten sowie in der ehemaligen Sowjetunion
zurlckzufihren. Vor allem der Zusammenbruch des Rates flir gegenseitige Wirtschaftshilfe
(RGW/Comecon) fihrte zu einer starken Reduzierung der Industriegiterproduktion, bedingt
durch den Nachfrageriickgang nach RGW-Industriegitern. Damit verringerte sich auch der
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Energiebedarf. Allein in den neuen Bundeslandern nahm die Weichbraunkohleférderung von
309 Mt im Jahr 1987 um rund 244 Mt (minus 79 %) auf 65 Mt im Jahr 1999 ab.

Gegenulber 1999 erhdhte sich im neuen Millennium die Weichbraunkohleférderung in fast
allen Regionen. Nur in der GUS verringerte sich in dem Zeitraum die Férderung nochmals

merklich (Tab. 5.7).

Tabelle 5.7: Férderentwicklung nach Regionen von 1978 bis 2007 (WEC, 1980; BGR, 1989,
2003).

Weichbraunkohleférderung in Mt

Region (Anteil der Region an der jeweiligen Jahresweltférderung)
Jahr 1978 1987 1999 2007
Europa 670,5 738,8 507,6 566,1
(74,9 %) (68,4 %) (59,3 %) (57,9 %)
GUS 152,0 164,0 90,1 79,0
(17,0 %) (15,2 %) (10,5 %) (8,1 %)
: 0,0 0,0 0,0 0,0
Afrika (0,0 %) (0,0 %) (0,0 %) (0,0 %)
0,0 0,0 0,0 0,6
Naher Osten (0,0 %) (0,0 %) (0,0 %) (0,1 %)
: 40,4 97,3 167,2 236,8
Austral-Asien (4,5 %) (9,0 %) (19,5 %) (24,2 %)
. 32,1 80,8 90,8 89,7
Nordamerika (3,6 %) (7,5 %) (10,6 %) (9,2 %)
. : 0,0 0,0 0,0 5,8
Lateinamerika (0,0 %) (0,0 %) (0,0 %) (0,6 %)
WELT 894,9 1080,9 855,7 978,0
(100 %) (100 %) (100 %) (100 %)

Wahrend 1978 noch drei Viertel der weltweiten Weichbraunkohleférderung in Europa er-
bracht wurden, verringerte sich dieser Anteil in den vergangenen 30 Jahren stetig und betrug
2007 rund 58 %. Die gréBten Zuwachse bei der Weichbraunkohleférderung verzeichnete
Austral-Asien mit einer Versechsfachung der Forderung, womit der Anteil dieser Region an
der weltweiten Weichbraunkohleférderung von weniger als 5 % im Jahr 1978 auf rund 24 %
im Jahr 2007 anstieg (Tab. 5.7). Dies ist vor allem auf die Ausweitung der Férderung in
Indonesien, Thailand, Indien, der VR China und Australien zurtckzuftihren (Tab. 5.8).

Prinzipiell sind fir die H6he der Forderkosten von Weichbraunkohle die gleichen geologi-
schen, geographischen und klimatischen Faktoren ausschlaggebend wie bei der Forderung
von Hartkohle (Abschnitt 5.2.4). Da Weichbraunkohle aber einen um zwei Drittel geringeren
Energieinhalt aufweist als Hartkohle, fallen die Erlése beim Verkauf von Weichbraunkohle
wesentlich geringer aus als beim Verkauf von Hartkohle. Daher ist eine wirtschaftliche For-
derung von Weichbraunkohle nur bei geringen Produktionskosten mdglich. Die Férderung
erfolgt deswegen fast ausschlieBlich im kostengiinstigeren Tagebau. Zudem wird Uberwie-
gend auf die Aufbereitung oder einen langeren Transport von Weichbraunkohle verzichtet,
um die Produktionskosten niedrig zu halten. Stattdessen werden Weichbraunkohlen Uber-
wiegend vor Ort in lagerstattennahen Kraftwerken verstromt.
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Tabelle 5.8: Férderentwicklung der fiinf gréBten Forderlander fiir Weichbraunkohle 2007 in
den Jahren 1978 bis 2007 (WEC, 1980; BGR, 1989, 2003).

Weichbraunkohleférderung in Mt X::Er?-
Land (Anteil des Landes an der jeweiligen Jahreswelt- g
) 1978/2007
férderung) o
(%)

Jahr 1978 1987 1999 2007

Deutschland 376,9 417,8 161,3 180,4 _ 57
(BRD+DDR bis 1987) (42,1 %) (38,7 %) (18,8 %) (18,4 %)
. 33,0 40,5 65,0 72,3

Australien (3,7 %) (3,7 %) (7,6 %) (7,4%) + 119
Russland  (gesamte 152,0 164,0 83,5 71,3

gihserlngas';g)e Sowjetunion (17°G°94y (15,2 %) (9,8 %) (7,3 %) (- 53)
27,0 68,3 79,1 71,2

USA (3,0 %) (6,3 %) (9,2 %) (7,3 %) + 164

Tirkei 14,8 40,5 64,8 70,0 + 374
(1,6 %) (3,7 %) (7,6 %) (7,2 %)
603,7 731,1 453,7 465,2
Summe (67,5 %) (67,6 %) (53,0 %) (47,6 %)
894,9 1080,9 855,7 978,0

s (100 %) (100 %) (100 %) (100 %) 8

Konkrete Forder- und Produktionskosten liegen nur zu wenigen Landern vor. Ein Beispiel
liefert die Electricity Generating Authority von Thailand (EGAT). Die in deren jahrlichen
Geschaftsberichten ausgewiesenen Brennstoffeinkaufspreise flir Weichbraunkohle lagen in
den vergangenen Jahren zwischen USD 11 und USD 13/t beziehungsweise Euro 9 und 10/t.
Die EGAT ist ebenfalls Eigentimerin des groBten thailandischen Weichbraunkohle-Tagebaus
Mae-Moh, aus dem 88 % der thaildandischen Weichbraunkohleférderung 2007 stammten.
Daher durften die in den EGAT-Geschéaftsberichten ausgewiesenen Einkaufspreise weitge-
hend den Férderkosten entsprechen (Tab. 5.9).

Tabelle 5.9: Entwicklung der Einkaufspreise (~F&rderkosten) von Weichbraunkohle in Thailand
(EGAT, 2007, 2008).

Forderkosten/Jahr 2005 2006 2007
in thailandischen Baht/t 433,6 424,7 437,2
in USD/t 10,8 11,2 13,5
in Euro/t 8,7 8,9 9,9

Damit liegen die Férderkosten flir Weichbraunkohle in Thailand in der gleichen GréBenord-
nung wie in Deutschland, wo Férderkosten von etwa Euro 8 bis Euro 11/t anfallen (BGR,
2003). Vom Metalworld Research Team (2008) werden fiir Indien flir 2007 Rohkohlefor-
derkosten von USD 14 bis USD 16/t beziehungsweise Euro 10 bis Euro 12/t angegeben.
Unter Berlcksichtigung von weiteren Kosten, beispielsweise flr die Aufbereitung, beliefen
sich die indischen Produktionskosten fiir Weichbraunkohle somit auf USD 16 bis USD 18/t
(Euro 11 bis Euro 13/t). Der groBte bulgarische Weichbraunkohleproduzent, die Firma Mini
Maritsa Iztok EAD, produzierte 2007 aus drei Tagebauen 23,9 Mt Weichbraunkohle, was
94 % der bulgarischen Weichbraunkohleférderung entsprach. Die Produktionskosten belie-
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fen sich auf rund USD 11/t beziehungsweise Euro 8/t (Mini Maritsa Iztok EAD, 2009). Der
einzige kanadische Weichbraunkohleproduzent, Sherritt International Corporation, beziffert
seine Kosten flr die Tagebauférderung von Weichbraunkohle in Saskatchewan sowie von
Hartbraunkohle (Sub-bituminous Coal) in Alberta fir 2007 auf USD 9,2/t beziehungsweise
Euro 6,7/t (Sherritt International Corporation, 2008).

Der liberwiegende Teil der weltweit im Tagebau geférderten Weichbraunkohle wird nach Ein-
schatzung der E.ON Kraftwerke GmbH zu Produktionskosten zwischen Euro 7 und Euro 15/t
gefordert (pers. com. Bayer). Bei Braunkohlen mit hoheren Heizwerten, bei denen es sich
genau genommen aber um Hartbraunkohlen handelt, die zu den Hartkohlen gezahlt werden
(Abschnitt 2.3.3) ist bei hoheren Produktionskosten noch eine wirtschaftliche Gewinnung
moglich. Die bei der selten vorgenommenen untertagigen Gewinnung von Weichbraunkohle
anfallenden Produktionskosten dirften haufig héher als die oben genannte Bandbreite von
Euro 7 bis Euro 15/t flir die Tagebaugewinnung ausfallen.

5.3.5 Weichbraunkohleverbrauch

Da grenziiberschreitender Handel mit Weichbraunkohle nur in sehr geringem AusmaB statt-
findet, ist die Situation beim Verbrauch fast mit der Situation bei der Férderung identisch.
Der weltweite Weichbraunkohleverbrauch belief sich 2007 auf rund 977 Mt. Mehr als die
Halfte des weltweiten Verbrauchs in Hohe von rund 565 Mt entfiel auf Europa, gefolgt von
Austral-Asien mit 237 Mt. Bedeutende Mengen an Weichbraunkohle wurden ebenfalls in den
Regionen Nordamerika mit 90 Mt und der GUS mit 79 Mt verbraucht (Abb. 5.29).
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Abbildung 5.29: Weichbraunkohleverbrauch (insgesamt 977 Mt) der zehn wichtigsten Lander sowie
Verteilung nach Regionen 2007.
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Deutschland wies 2007 mit 18,4 % (180 Mt) von allen Landern den gréBten Weichbraun-
kohleverbrauch auf (Abb. 5.29). Auf den weiteren Rangen mit einem Verbrauch von min-
destens 70 Mt folgten Australien, Russland (inklusive Hartbraunkohle), die USA, Tlrkei und
die VR China. Der Weichbraunkohleverbrauch in der EU-27 belief sich auf rund 443 Mt. Dies
entsprach einem Anteil am weltweiten Verbrauch von 45,3 %.

Zwischen 1980 und 2007 verringerte sich der weltweite Weichbraunkohleverbrauch gering-
figigum 3,3 % (IEA, 2008b). Wahrend der weltweite Verbrauch in den 1980er Jahren noch
signifikant anstieg (Abb. 5.30), verringerte sich dieser insbesondere in den 1990er Jahren
aus den bereits genannten Grinden (Abschnitt 5.3.4). Die Entwicklung der Weichbraunkoh-
leférderung in den jeweiligen Regionen verlief Uber den gesamten hier betrachteten Zeit-
raum parallel zum Verbrauch. Wahrend sich der Weichbraunkohleverbrauch in Austral-Asien,
Nord- und Lateinamerika sowie im Nahen Osten verdoppelte beziehungsweise verdreifachte
(Abb. 5.30), verringerte sich der Verbrauch in Europa und der GUS-Region um ein Flnftel
beziehungsweise rund zwei Fliinftel (IEA, 2008b).
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Abbildung 5.30: Entwicklung des weltweiten Weichbraunkohleverbrauchs nach Regionen von 1980
bis 2007 (IEA, 2008b).

5.3.6 Handel mit Weichbraunkohle

Ein Weltmarkt fir Weichbraunkohle existiert nicht. Der Handel von Weichbraunkohle erfolgt
aufgrund des geringen Energieinhaltes sowie des hohen Wassergehaltes nur in Ausnah-
meféllen. Uberwiegend handelt es sich um grenznahen Handel mit geringen Mengen an
Rohbraunkohle zwischen der Tschechischen Republik, Polen und Deutschland sowie von
Braunkohleprodukten wie Briketts, Staubkohle oder Koks von Deutschland nach Belgien,
Frankreich oder in die Niederlande. Bei den deutschen Einfuhren 2007 handelt es sich um
mehrere 10 000 t, bei den Ausfuhren um mehrere 100 000 t, was weit weniger als 1 %
der jahrlichen deutschen Fdérderung ausmacht (SdK, 2008a). In Deutschland wurden in
den letzten Jahren knapp 93 % der Jahresférderung an Weichbraunkohle an Kraftwer-
ke der allgemeinen Versorgung abgesetzt und weitere 1 bis 2 % in Stromerzeugung der
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Grubenkraftwerke. Nur geringe Mengen an Weichbraunkohle werden veredelt. Zu den aus
deutscher Weichbraunkohle hergestellten Veredlungsprodukten zahlen vorrangig Briketts
sowie Staubkohle und nur untergeordnet Wirbelschichtkohle sowie Braunkohlenkoks (SdK,
2008a).

Relativ geringe Mengen von jahrlich mehreren 100 000 t russischer Braunkohle (Hartbraun-
kohle) werden nach Japan exportiert. Diese Hartbraunkohle stammt von der russischen
Insel Sachalin (Rosinformugol, 2008). Auch Kanada exportierte 2007 rund 100 000 t Weich-
braunkohle aus den grenznahen Weichbraunkohletagebauen im Siden Saskatchewans in
die USA (Stone, 2008). Bei einem geringen Teil der indonesischen Kohlexporte diirfte es
sich ebenfalls um Weichbraunkohlen handeln.
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6 Kernbrennstoffe
6.1 Uran

Anfang 2009 waren in 30 Landern 436 Kernkraftwerke mit einer Leistung von insgesamt
372 GW, in Betrieb. 2008 wurden in Kernkraftwerken weltweit 2,601 TWh Strom erzeugt.
Die Kernenergie hatte damit einen Anteil von rund 15 % an der Weltstromerzeugung. Zur
Versorgung des derzeitigen Kraftwerkparks werden jahrlich etwa 65 405 t Uran bendétigt.
Weltweit kiindigten eine Vielzahl von Landern wie z. B. die VR China, Finnland, Russland,
Sitdkorea, Japan und Indien den Zubau neuer Kraftwerke an. Gleichzeitig steigt die berg-
baulich geférderte Uranmenge derzeit nur langsam an.

6.1.1 Uranvorkommen

Uran ist ein natlirlicher Bestandteil der Gesteine der Erdkruste. Fir eine wirtschaftliche Ge-
winnbarkeit muss Uran im Gestein angereichert sein. Uranlagerstatten kdnnen sich in fast
allen geologischen Epochen durch sehr unterschiedliche Entstehungsbedingungen gebildet
haben. Sie variieren in ihren Konfigurationen, GréBen und Gehalten. Von wirtschaftlicher
Bedeutung sind derzeit die folgenden Lagerstattentypen:

Diskordanzgebundene, gangformige Lagerstitten enthalten bei mittleren Urangehalten
groBe Vorrate mit 10 000 bis Gber 200 000 t U. Beispiele fiir diesen Lagerstattentyp sind
Key Lake, McArthur River, Cigar Lake in Kanada und Ranger, Jabiluka in Australien.

Lagerstdtten in Sandsteinen sind weltweit verbreitet und enthalten bei mittleren Ge-
halten von 0,1 bis 0,2 % U mittelgroBe bis groBe Vorrdte von einigen Tausend bis mehr als
100000 t U.

Hydrothermale Ganglagerstatten sind ebenfalls weit verbreitet, in Deutschland gehéren
die erschopften Lagerstatten im Erzgebirge zu diesem Typ. Bei Urangehalten von 0,5 bis
Uber 1 % weist dieser Lagerstattentyp Vorrate von einigen Tausend bis 10 000 t U auf.

Lagerstitten in Quarzkonglomeraten, proterozoische Konglomerate mit Gold wei-
sen geringe Urangehalte wie beispielsweise im Witwatersrand (Rep. Stdafrika) von 0,01 %
oder Elliot Lake (Kanada) bis zu 0,1 % auf. Typische Uranvorrate in diesen Lagerstdtten
reichen bis 100 000 t U.

In Brekzienkomplex-Lagerstatten fallt Uran als Nebenprodukt der Kupfer-Gold-Gewin-
nung an. In der derzeit einzigen Lagerstatte dieses Typs, Olympic Dam, Australien, lagern
bei einem Gehalt von 0,06 % Uranreserven in Hohe von 222 000 t U.

Intragranitische und metasomatische Lagerstatten sind in der Regel groB und weisen
geringe Urangehalte auf. Beispiele flir diesen Lagerstattentyp sind Réssing in Namibia mit
mehr als 100 000 t U bei einem Gehalt von etwa 0,04 % U und Lagoa Real in Brasilien mit
mehr als 20 000 t U bei einem Gehalt von 0,3 % U.
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Uran kann in Gesteinen und in Wassern Uber die normalen geologischen Hintergrundgehalte
angereichert vorkommen, ohne dass es zur Ausbildung wirtschaftlich gewinnbarer Lager-
statten ausreicht. Es kann jedoch auch mit anderen wirtschaftlich gewinnbaren Rohstoffen
vergesellschaftet sein und bei deren Gewinnung mit produziert werden. Uran mit Gehalten
von 2 bis 5 ppm in Granit, von durchschnittlich 3 ppm in Schwarzschiefern und 0,003 ppm
in Meerwasser eignet sich theoretisch ebenfalls zur Gewinnung. Der technische Aufwand und
damit die Kosten waren dabei in der Regel sehr hoch, weshalb diese Vorkommen hier nicht
weiter erfasst werden. Die groBten nicht-konventionellen Uranvorrate sind mit phosphati-
schen Gesteinen (Phosphoriten) mit durchschnittlich 120 ppm U assoziiert. Das Uran kann,
wenn die wirtschaftlichen Bedingungen glinstig sind, bei der Verarbeitung der Phosphate
zu Phosphorsdure separat gewonnen werden. In den USA wurde Uran Uber eine Reihe von
Jahren aus heimischen Phosphaten gewonnen, in Belgien aus importierten Phosphaten aus
Marokko. In Kasachstan existierte eine Produktion aus fossilen Knochen in marinen Sedi-
menten. Weltweit sind aber wenige derartige Vorkommen als Ressource evaluiert.

6.1.2 Gesamtpotenzial von Uran, historische Entwicklung

In den 1970er Jahren wurde ein starkes Wachstum der Kernenergie flir die kommenden
Jahrzehnte prognostiziert. Es bestand die Sorge, dass die konventionellen Uranvorrate
diesen Bedarf nicht decken kénnten. Auf internationaler Ebene wurden daher Bemiihungen
unterstltzt, das weltweite Potenzial an konventionellen Uranvorraten zu bewerten. Diese
MaBnahmen erganzten die weltweiten Erhebungen durch Nuclear Energy Agency (NEA) und
International Atomic Energy Agency (IAEA), die seit 1965 im Abstand von zwei Jahren eine
Bewertung der Uranvorrate vornehmen. NEA und IAEA erfassen die darliber hinaus gehen-
den spekulativen Uranvorrate und legten 1978 die Ergebnisse des International Uranium
Resources Evaluation Project (IUREP) in der Studie World Uranium Potential fir 185 Lander
weltweit vor. Die Entwicklung der Uranvorrate seit 1965 wurde ausfihrlich in den Studien
Reserven, Ressourcen und Verfligbarkeit von Energierohstoffen 1995 und 1998 beschrieben
(BGR, 1995, 1999). Sie wird hier im Uberblick kurz dargestellt.

Von 1965 bis 1981 wurden die Vorrate durch NEA und IAEA in den Kategorien Reasonably
Assured Resources (RAR) und Estimated Additional Resources (EAR) zu Gewinnungskosten
bis USD 80/kg U erfasst. Ab 1983 wurde eine Aufteilung in EAR Kategorie I und Katego-
rie II (EAR-I, EAR-II) vorgenommen. EAR-I-Vorrate sind Uberwiegend solche, die in der
Nachbarschaft von RAR vorkommen, wahrend EAR-II weniger erkundet sind und zu den
sogenannten unentdeckten Ressourcen gezahlt werden. Ab 1977 wurden zusatzlich in allen
Kategorien Vorrate mit Gewinnungskosten bis USD 130/kg U ermittelt. Ab 1995 wurde die
Klasse der Gewinnungskosten bis USD 40/kg U eingefiihrt. Von 1991 bis 1995 war eine Zu-
ordnung der Vorrate der GUS und einiger Lander Mittel- und Osteuropas zu den Kategorien
und Kostenklassen nur bedingt mdglich, ab 1995 wurde sie dann schrittweise vollzogen.
Die Eingliederung der Vorrate von China und Indien ist mangels entsprechender Angaben
nicht maoglich.

Die Veranderungen der Vorratseinteilung berlicksichtigen einerseits den Wandel beim Kennt-
nisstand und andererseits die wirtschaftlichen Anforderungen, insbesondere der Gewin-
nungskosten. Das hatte zur Folge, dass Anteile der Vorrate sowohl die Vorratskategorie
als auch die Klasse der Gewinnungskosten wechselten und ein direkter Vergleich damit
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erschwert wird. Am zuverlassigsten sind die Angaben flir die RAR, gewinnbar bis USD 80/
kg U. Diese wurden seit 1965 ermittelt und kénnen daher als Referenz herangezogen wer-
den. Globale Aussagen werden dadurch eingeschrankt, dass bis Anfang der 1990er Jahre
keine Angaben der Lander des ehemaligen Warschauer Pakts vorliegen, und danach erst
schrittweise nach den geforderten Definitionen verfligbar wurden. Die Vorratsentwicklung
bis 1993 bertcksichtigt daher nur die Lander World Outside Centrally Planned Economy
Areas (WOCA).

Aus der Betrachtung wird 1965 als erstes Jahr der Vorratsermittlung ausgenommen, da
nur eine begrenzte Landerzahl erfasst wurde. Zwischen 1967 und 1993 wurden RAR ge-
winnbar bis USD 80/kg U von 1,4 Mt U und 1,85 Mt U im WOCA-Bereich mitgeteilt. Diese
Variationsbreite erklart sich aus den Anderungen nationaler Angaben aufgrund verdnderter
Vorratskategorien. 1991 und 1993 lagen diese Vorrate bei 1,5 Mt U. Zwischen 1967 und
1993 wurden im WOCA-Bereich insgesamt 0,8 Mt U geférdert. Die produzierten Vorrate sind
demnach durch Neufunde im Betrachtungszeitraum mehr als ausgeglichen worden.

Bei den EAR-Vorraten trat 1983 in Folge der Aufteilung in EAR-I und EAR-II eine groBere
Veranderung ein. Zwischen 1967 und 1981 hatte EAR insgesamt zwischen 1,48 Mt U (1979)
und 1,74 Mt U (1967) variiert. Mit der Aufteilung in EAR-I und EAR-II verringerten sich ab
1983 die EAR-I Vorrate auf 0,79 bis 0,93 Mt U. Die USA haben diese Aufteilung nicht vor-
genommen. Vereinbarungsgemal werden deren Vorrate in der Kategorie EAR-II geflihrt.
1994 erfolgte keine Vorratsermittlung durch die IAEA.

Seit 1995 werden die Vorrate in der Kategorie RAR, gewinnbar bis USD 80/kg U, weltweit
nach einheitlichen Definitionen erfasst. Die friiheren Staatshandelslander haben sich schritt-
weise der Vorratsklassifikation von NEA und IAEA angeschlossen. Soweit Vorrate ohne Abzug
von Gewinnungsverlusten (in-situ) mitgeteilt wurden, konnten entsprechende Korrekturen
vorgenommen werden. Seit 1995 variierten die RAR gewinnbar bis USD 80/kg U in engen
Grenzen zwischen 2,12 Mt U und 2,34 Mt U. 2001 wurden weltweit 2,24 Mt U erfasst, wobei
die Vorrate von China und Indien wegen mangelnder Aufschliisselung nicht berlcksichtigt
wurden. Die Zunahme der RAR gewinnbar bis USD 80/kg U um rund 0,6 Mt U zwischen
1995 und 2001 war wesentlich auf die Vorrate der GUS zurickzufiihren. Zwischen 1995 und
2001 wurden weltweit etwa 0,25 Mt U geférdert. Eine Reduzierung der Vorrate wurde von
1995 bis 2001 nicht festgestellt, so dass die produzierten Mengen durch Uberfiihrung aus
niedrigen Klassen (EAR) mehr als angeglichen wurden. In Folge zunehmender Anzahl von
Landermitteilungen haben die RAR gewinnbar bis USD 40/kg U zwischen 1995 und 2002
von 0,5 Mt U auf etwa 1,5 Mt U zugenommen.

Seit 2003 wird die Vorratskategorie EAR-I als Vermutete Reserven gefiihrt, die ehemals
Known Conventional Resources als Identifizierte Vorrate (Identified Resources) (Abschnitt
2.4.3). Aufgrund der nachhaltigen Marktbelebung werden die RAR gewinnbar bis USD 40/
kg U als BezugsgroBe gewahlt.

Die identifizierten Uranvorrate haben im Zeitraum 2001 bis 2007 in allen Kostenkategorien
deutlich zugenommen (Tab. 6.1). Dies ist wesentlich auf Erfolge bei der Exploration und
die Ausweitung der Produktion in Folge der deutlichen Preissteigerung fir Uran zurlckzu-
fihren. In der Kostenkategorie <USD 40/kg U wurden 2007 weltweit 2,97 Mt U erfasst.
Die Zunahme der RAR gewinnbar bis USD 40/kg U in der gleichen Zeit um etwa 0,2 Mt U
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auf Uber 1,76 Mt U ist wesentlich auf neue Reserven in Kasachstan zurlickzufihren. Eine
Reduzierung der Vorrate trotz Produktion wurde nicht festgestellt, so dass die produzierten
Mengen durch Uberfiihrung aus niedrigeren Vorratsklassen und Kostenkategorien mehr als
ausgeglichen wurden.

Tabelle 6.1: Entwicklung der weltweiten Reserven und Ressourcen an Uran in Mt (2001 bis
2007).

Ressourcenkategorie 2001 2003 2005 2007 A;gg;‘_"z‘gg;
Identifiziert (gesamt)
<USD 130/kg U 3933 4 588 4743 5469 +1536
<USD 80/kg U 3107 3537 3804 >4 456 +1 349
<USD 40/kg U >2 086 >2 523 >2 746 2970 +884
RAR
<USD 130/kg U 2853 3169 3297 >3 338 +485
<USD 80/kg U 2242 2458 2643 2598 +356
<USD 40/kg U >1534 >1730 >1947 >1766 +232
Vermutet
<USD 130/kg U 1080 1419 1446 >2 130 +1 050
<USD 80/kg U 865 1079 1161 >1858 +993
<USD 40/kg U >552 >793 >799 1204 +652

Zur Abschatzung des Gesamtpotenzials an Uran ermittelte eine Arbeitsgruppe von NEA
und IAEA die spekulativen Uranvorrate und legte 1980 die Ergebnisse des International
Uranium Resources Evaluation Project (IUREP) in World Uranium Potential fir 185 Lander
weltweit vor (IUREP, 1980). Danach wurden die spekulativen Vorrate flir 1977 in den WOCA-
Landern auf 6,6 bis 14,8 Mt U geschatzt, fir die UdSSR, die Lander Osteuropas und die
VR China auf 3,3 bis 7,3 Mt U. Zusammen mit den bekannten Vorraten von rund 4,3 Mt U
ergaben sich konventionelle Gesamtressourcen von 9,0 bis 22,1 Mt U. Der weite Bereich
resultiert aus Unsicherheiten bei der Erfassung und Bewertung geologisch meist wenig er-
kundeter Regionen der Erde.

1976 hat die BGR in der Studie Das Angebot von Energie-Rohstoffen die Gesamtressourcen
konservativ auf rund 10 Mt U geschatzt, davon etwa 3,5 Mt U bekannte Vorrate (Mixius et
al., 1976). Seit 1979 bewertet die Urangruppe von NEA und IAEA die konventionellen Uran-
vorrate weltweit, einschlieBlich der spekulativen Uranvorrate auf der Basis von nationalen
Angaben. Das aktuelle Gesamtpotenzial, das die konventionellen Reserven und Ressourcen
Ende 2007 bilanziert, liegt danach bei 16,0 Mt U. Eine Analyse der Gesamtressourcen durch
die BGR ergibt 18,2 Mt U, wobei hier vorher nicht berlicksichtigte High Cost Resources
eingeschlossen sind.

Regional verteilt sich das Gesamtpotenzial an Uran recht gleichmaBig (Abb. 6.1). Die de-

taillierte Verteilung der Reserven, Ressourcen, der Produktion und des Verbrauchs werden
im Folgenden dargestellt.
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Abbildung 6.1: \Verbreitung des Gesamtpotenzials von Uran 2007 nach Regionen.
6.1.3 Uranreserven

Zu den bergmannischen Reserven werden hauptsachlich die bis USD 40/kg U gewinnbaren
Gesicherten Reserven (RAR) gerechnet (Abschnitt 2.4.3). Eine Ubersicht dazu wurde von
NEA/OECD und IAEA (NEA/OECD - IAEA, 2008) mit Datenstand 1. Januar 2007 publiziert
(Tab. A 6-2). Danach sind die Reserven von 1,766 Mt U gewinnbar bis USD 40/kg U (Tab.
A 6-1) ungleichmaBig unter den Landern verteilt (Abb. 6.2).

Neben der Geologie sind dafur unterschiedliche Erkundungsgrade sowie wirtschaftliche,
infrastrukturelle und politische Gegebenheiten verantwortlich. Den gréBten Anteil von lber
40 % der Uranreserven besitzt Australien, gefolgt von der GUS mit etwa 20 %, Nordameri-
ka mit etwa 15 % und Afrika mit 11 % (Abb. 6.2). Europa verfiigt mit 0,1 % lediglich tUber
geringe Reserven, da die bekannten Lagerstatten erschopft sind. Bei den wirtschaftspoliti-
schen Regionen steht die OECD mit tber 55 % an erster Stelle. Knapp 21 % der Reserven
stellen die GUS und rund 15 % die Entwicklungslander. Die EU verflgt lediglich Gber 0,1 %
der Uranreserven dieser Kostenklasse.

Neben den Gesicherten Reserven (RAR) gewinnbar bis USD 40/kg U kénnen auch Vorrate
zu diesen Gewinnungskosten in der Kategorie Vermutete Reserven (IR) ausgewiesen wer-
den. Flr die Vorratsermittlung und Planungen spielt diese Kategorie haufig eine wichtigere
Rolle als Vorrate mit héheren Gewinnungskosten. Anfang 2007 betrugen die Vorrate dieser
Kategorie weltweit 1,2 Mt U (Tab. A 6-3). Die Identifizierten Vorrate nach NEA und IAEA,
die Summe aus den Kategorien Gesicherte und Vermutete Reserven (Abschnitt 2.4.3), ge-
winnbar bis USD 40/kg U, betrugen Anfang 2007 weltweit 2,97 Mt U.
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Abbildung 6.2: Uranreserven 2007 (insgesamt 1,766 Mt U) gewinnbar bis USD 40/kg U der zehn
wichtigsten Lander sowie Verteilung nach Regionen 2007. Die Vorratsangaben der
Lander mit in situ-Reserven sind auf gewinnbare Mengen umgerechnet.

6.1.4 Uranressourcen

Die Uber die Reserven in konventionellen Uranvorkommen hinausgehenden, teilweise
mit hoher Nachweissicherheit erfassten Vorratskategorien werden als Ressourcen klassifi-
ziert. Dazu werden trotz deutlich héherer Marktpreise seit 2005 auch noch die Gesicherten
Reserven (RAR) in den Kostenkategorien USD 40 bis <80/kg U und USD 80 bis <130/kg U
gezahlt. Da die RAR mit hoher Nachweissicherheit ermittelt sind, stellen sie bei héheren
Preisen Reserven dar. In den 1990er Jahren bis 2004 waren sie aufgrund des niedrigen
Preisniveaus nicht zu wirtschaftlichen Bedingungen gewinnbar und wurden deshalb den
subdkonomischen Ressourcen zugeordnet. Mit deutlich héheren Preisen wurden viele dieser
Ressourcen zu Reserven. Da der Spotmarkt jedoch nur ein geringes Handelsvolumen repra-
sentiert und Uran in langfristigen Liefervertragen knapp oberhalb der USD 40/kg Kategorie
gehandelt wird, werden diese Kategorien weiterhin als Ressourcen klassifiziert. Analog wird
mit den Vermuteten Reserven (IR), gewinnbar zwischen USD 40 und USD 80/kg U sowie
zwischen USD 80 und USD 130/kg U verfahren. Ihre Nachweissicherheit ist geringer als
bei den RAR.

Die Erhebungen der Uranvorrate durch NEA und IAEA (NEA/OECD - IAEA, 2008) erstrecken
sich auch auf Unentdeckte Vorrate (Abschnitt 2.4.3). Deren Erfassung geschieht in den Kos-
tenklassen gewinnbar bis USD 80/kg U und bis USD 130/kg U. In Tabelle A 6-3 werden nur
die bis USD 130/kg U ermittelten Ressourcen zusammengefasst dargestellt. Die spekulativen
Ressourcen (Tab. A 6-3) werden ohne Gewinnungskosten aufgelistet, da entsprechend dem
spekulativen Charakter nur die Gesamtmenge von Interesse sein kénnte.

Die weltweite Verteilung der insgesamt 14,2 Mt U zahlenden Ressourcen stellt sich ahnlich
dar wie die Verteilung der Uranreserven (Abb. 6.1). Mit knapp 28 % halt Nordamerika die
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groéBten Ressourcen an Uran, wobei auf die USA als dem Land mit den gréBten Ressourcen
2,95 Mt U und auf Kanada etwa 1 Mt U entfallen (Abb. 6.3). Zweitwichtigste Region sind
die Staaten der GUS mit einem Anteil von gut 25 %. Diese Ressourcen entfallen liberwie-
gend auf Russland mit 1,49 Mt U, Kasachstan mit 1,38 Mt U und die Ukraine mit 0,45 Mt U.
Wichtige Regionen sind mit einem Ressourcenanteil von 17 % zudem Austral-Asien mit der
beherrschenden Rolle von Australien mit 0,53 Mt U und Afrika, wo die Republik Stdafrika
allein 1,54 Mt U als Reserven ausweist (Abb. 6.3). Deutschland wird in der Weltrangliste
der Ressourcenlander mit 81 kt U auf Rang 21 geflihrt. Die flr Uran bedeutenden Lander
Australien und Namibia weisen keine Unentdeckten Ressourcen aus, was wenig plausibel
erscheint. Deshalb ist davon auszugehen, dass die Angaben zu den weltweiten Ressourcen
konservativ sind.

Europa

Lateinamerika

Mt

[y

Abbildung 6.3: Uranressourcen (insgesamt 14,243 Mt) der zehn wichtigsten Lander und Deutsch-
lands sowie Verteilung nach Regionen 2007.

Derzeit nicht mehr im Einzelnen erfasst werden die Ressourcen gewinnbar zu Kosten von
mehr als USD 130/kg U. Sie wurden deshalb auch nicht in die Bewertung dieser Studie in
Tabelle A 6-3 aufgenommen. Letztmalig wurden diese in der Studie Reserven, Ressourcen
und Verfugbarkeit von Energierohstoffen 1998 (BGR, 1999) auf der Basis alterer Unterla-
gen mit rund 419 000 t U fir die RAR >USD 130/t U und auf rund 497 000 t U fir die IR
>USD 130/t U ermittelt. Da diese Erhebungen uber 30 Jahre zurtickliegen, bestehen Vor-
behalte bezlglich der Giltigkeit dieser Angaben. Die in der Tabelle A 6-3 gegebenen Werte
wurden aus jingsten Quellen wie NEA/OECD - IAEA (2008) und World Nuclear Association
(WNA, 2008) unter Hinzuziehung eigener Daten der BGR zusammengestellt. Bei den IR fir
die USA wurde auf Berichte der WNA zurlickgegriffen, da NEA/OECD - IAEA (2008) dazu
keine vollstandigen Angaben enthalt.
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In den vergangenen Jahrzehnten wurden Mengen an nicht-konventionellen Uranvorra-
ten teilweise sehr hoch eingeschatzt. So fuhrte die Moéglichkeit, Uran aus Phosphaten bei
der Herstellung von Phosphorsdure zu extrahieren, zu sehr optimistischen Annahmen. In
verschiedenen Studien wurden Uraninhalte mariner Phosphatlagerstatten weltweit mit 15 bis
30 Mt U angegeben. Aus verfligbaren Phosphorsaureanlagen wurde eine jahrliche theoretisch
herstellbare Menge von 5000 bis 10 000 t U angenommen. Diese Einschatzungen haben sich
in der Realitat nicht halten kénnen, inzwischen sind alle Anlagen der Urangewinnung aus
dem Phosphorsaureprozess stillgelegt. In Belgien wurden aus importierten marokkanischen
Phosphaten zwischen 1975 und 1999 etwa 690 t U hergestellt. In den USA wurden aus
Phosphatgesteinen in Florida zwischen 1954 und 1962 insgesamt 17 150 t U produziert. Eine
Anlage in Kasachstan produzierte im Zeitraum 1959 bis 1993 etwa 40 000 t U. In jingster
Zeit haben einige Lander ihr Interesse an Uranvorkommen in heimischen Phosphatlager-
statten erneuert. Seit 2007 erkundet Jordanien seine Lagerstatten mit einem geschatzten
Uraninhalt von 59 360 t.

Alle anderen nicht-konventionellen Ressourcen haben bisher keine wirtschaftliche Bedeu-
tung erlangt. In der ehemaligen DDR wurden zwischen 1947 und 1955 sowie von 1968 bis
1989 aus den Kohlen des Freitaler Reviers in Sachsen rund 3000 t U erzeugt. Auch in den
USA wurde die Extraktion von Uran aus Braunkohle verfolgt, die dabei produzierten Mengen
waren allerdings gering. In Schweden hat die Schieferlagerstatte Ranstad etwa 200 t U ge-
liefert. Die Gewinnung von Uran aus Granit hatte phasenweise ebenfalls Interesse hervorge-
rufen. Am Beispiel der Lagerstatte Réssing in Namibia mit Urangehalten zwischen 200 und
300 ppm U wurde in vielen Regionen nach éhnlichen Vorkommen gesucht. Obwohl Granit mit
erhdéhtem Urangehalt mit einem Potenzial von mehreren Mt U erfasst wurde, ist ein echtes
6konomisches Potenzial derzeit nicht erkennbar. Ebenfalls 6konomische Griinde lassen die
Uranextraktion aus Meerwasser mit geschatzten 4,5 Gt U derzeit unrealistisch erscheinen.
Japan hat 2006 allerdings Forschungsarbeiten an entsprechenden Gewinnungstechniken
wieder aufgenommen. Wissenschaftler konnten unter natirlichen Bedingungen im Ozean
Uber eine Dauer von 30 Tagen etwa 1,5 g U anreichern. Das genutzte System konnte fir
jahrlich etwa 1200 t U bei Gewinnungskosten von rund USD 700/kg U ausgelegt werden.

6.1.5 Zusatzliche Uranvorrate

Zusatzliche Versorgungsquellen fir die Energiegewinnung aus Uran liegen in bereits friher
flr verschiedene Zwecke gewonnenem Uran, das in unterschiedlichen Formen vorliegen
kann. So wurden von 1945 bis Ende 2007 weltweit 2,3 Mt U produziert, wovon fir zivile
Zwecke nur rund 1,7 Mt U eingesetzt wurden. Die verbleibenden 0,6 Mt U wurden flr die
militarische Nutzung sowie fiir aus versorgungstechnischen Griinden gehaltene Inventare
bei Verbrauchern, Produzenten und staatlichen Einrichtungen vorgehalten. Weder das in
den Reaktoren eingesetzte Uran noch das Kernwaffenuran sind verbraucht. Nach der World
Nuclear Association (WNA, 2008) lassen sich aus dem im Reaktor eingesetzten Brennstoff
das nichtverbrauchte Uran (Reprocessed Uranium, REPU) und Plutonium als Mischoxid (MOX)
wiederverwenden. Die bis 2020 als REPU zur Verfligung stehenden Mengen entsprechen
danach je nach Bedarfsszenario zwischen 26 500 und 52 000 t U, das als MOX eingesetzte
Plutonium etwa 24 000 bis 48 000 t U.
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Eine weitere Quelle stellt das militarische eingesetzte Uran dar. Zwischen den USA und
Russland wurde die Abristung von hochangereichertem Uran (HEU) aus Kernwaffen verein-
bart. 500 t HEU aus russischen Kernwaffen wurden und werden zwischen 1993 und 2013
abgertstet und in Russland zur zivilen Nutzung abgereichert (Low Enriched Uranium, LEU).
Diese Menge in Natururan umgerechnet entspricht rund 152 000 t U, bis Juni 2007 waren
dies etwa 93 000 t U. In die USA wurden 8939 t LEU zur Nutzung in kommerziellen Reaktoren
geliefert. Diese Lieferung entspricht der Abristung von 12 231 nuklearen Sprengkdpfen.
Von vorgesehenen 174,3 t amerikanischem HEU sollen 151 t fir Forschungszwecke und
kommerziellen Bedarf verfliigbar gemacht werden. Bis 2006 wurden 94 t HEU zu 1051 t LEU
umgewandelt. Die aus diesen MaBnahmen theoretisch flir den Markt verfigbaren Mengen
entsprechen insgesamt etwa 358 000 bis 408 000 t U. Die jahrlich bereitstehenden Mengen
héngen von Vertragsvereinbarungen sowie der Marktlage ab. Aus REPU kdnnen bis 2030
jahrlich zwischen 1500 und 3000 t U verfiigbar gemacht werden, aus MOX zwischen 1200
und 2400 t U. Das entsprache zusammen etwa 8 % des derzeit absehbaren jahrlichen Be-
darfs.

Das bei der Anreicherung fir die zivile Nutzung (3 bis 5 % 2**U) und die militédrische Nut-
zung (>90 % 23%U) angefallene abgereicherte Uran stellt ebenfalls eine potenzielle Quelle
dar. Die Gesamtmenge wird auf 1,2 bis 1,35 Mt abgereichertes Uran (0,3 % 23°U oder klei-
ner) geschatzt. Bei Wiederanreicherung auf die natirliche #*U-Konzentration von 0,7 %
entsprachen diese Mengen 440 000 bis 500 000 t U. Das abgereicherte Uran wird bereits
durch Mischung mit HEU zu LEU fur zivile Zwecke eingesetzt oder kann bei nichtgenutzten
Anreicherungskapazitaten wieder angereichert werden.

6.1.6 Uranforderung

Zwischen 1945 und 2007 wurden insgesamt 2,3 Mt U produziert. Die weltweite Berg-
bauférderung dieses Zeitraumes war von verschiedenen Faktoren bestimmt. So wurde sie
bis zum Zerfall der Sowjetunion und des Warschauer Pakts wesentlich von militérischen
Anforderungen gesteuert. In den westlichen Léandern hatte der militédrische Bedarf zu ei-
nem stetigen Wachstum der Produktion bis auf etwa 33 000 t U im Jahr 1959 geflhrt. Die
nachlassende militarische Nachfrage und der geringe zivile Bedarf lieBen die Produktion bis
Mitte der 1960er Jahre auf rund 16 000 t U absinken. In Erwartung eines hohen Wachs-
tums der Kernenergienutzung setzte ab 1970 eine Produktionssteigerung ein, die mit tUber
44 000 t U jahrlich in den Jahren 1980 und 1981 ein Maximum erreichte und deutlich tber
dem Verbrauch lag. Aus versorgungsstrategischen Uberlegungen wurden bei Regierungen,
Verbrauchern und Produzenten Lagerbestdnde aufgebaut, die deutlich Uber der Ublichen
Vorratshaltung von etwa zwei Jahresverbrauchen der Konversions- und Anreicherungsanla-
gen sowie der Energieversorgungsunternehmen lag. Als Folge des gebremsten Wachstums
der zivilen Kernenergienutzung sank die Férderung in den westlichen Landern bis 2001 auf
etwa 27 000 t U ab.

Fur den ehemaligen Ostblock und die VR China ist nur eine Abschatzung der jahrlichen For-
derentwicklung madglich, die aus pauschalen Férdermengen oder Annahmen abgeleitet ist.
Demnach war ein stéandiger Anstieg der Férderung auf tiber 26 000 t U jahrlich bis Mitte der
1980er Jahre zu beobachten, gesteuert von der Kernwaffenproduktion und Anforderungen
der zivilen Nutzung flr die Reaktorprogramme der Sowjetunion. Der politische Umbruch
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Anfang der 1990er Jahre schaffte flir den Bereich der Uranproduktion einen Wandel, da die
beherrschende militédrische Bedeutung entfiel. Die integrierten Staatsbetriebe mussten sich
marktwirtschaftlichen Bedingungen anpassen, Abnahmebeschrankungen einiger Lander
flir Uran aus der GUS und die Umorientierung der Versorgung in den Landern Mittel- und
Osteuropas waren entscheidend flr eine Reduzierung der Uranférderung. Die Produktion
in der GUS war Mitte der 1990er Jahre auf etwa 6400 t U gesunken, erholte sich aber bis
2007 auf rund 13 200 t U. Die weitgehend militarisch bedingte Uranférderung der friheren
Jahre einerseits und der hinter den Erwartungen hinkende zivile Bedarf andererseits haben
Lagerbestande geschaffen. Die aus der Forderung verfiigbaren Uranmengen liegen daher
seit Anfang der 1990er Jahre deutlich unter dem Bedarf.

Die 2007 vorhandenen Produktionskapazitaten auf Lagerstatten mit Reserven <USD 40/
kg U liegen bei 41 000 t U, so dass die Versorgung aus der Bergbauproduktion allein nicht
gedeckt werden kdnnte. Die augenblicklichen Produktionskapazitaten, basierend auf Vor-
raten, die bis USD 80/kg U einschlieBlich der Kategorie Vermutete Reserven zur Verfligung
stehen, belaufen sich auf rund 55 000 t U/a.

Von 1995 bis 2007 stand in der Reihenfolge der Produzentenlander Kanada mit insgesamt
141176 t U an erster Stelle. Das sind 29,5 % der Weltférderung dieser Zeit. Die jahrliche
Produktion Kanadas variierte mit Ausnahme von 1999 zwischen 9500 und tber 12 000 t U
und lag 2007 bei 9476 t U (Abb. 6.4). Der Riickgang 1999 ist auf das Auslaufen der Forde-
rung in der Grube Key Lake und den Beginn der Férderung in den Gruben McArthur River
und McClean Lake zurtickzuflhren. Diese Umstellung war 2000 abgeschlossen, wodurch
die alte Produktionshéhe von tUber 10 000 t U wieder erreicht wurde. Schon 2001 wurde
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Abbildung 6.4: Uranforderung (insgesamt 41 279 t U) der zehn wichtigsten Lander und Deutsch-
lands sowie Verteilung nach Regionen 2007.
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in Kanada mit 12 522 t U ein Produktionsmaximum erreicht. Niedriggradigere Erze in den
Lagerstatten McClean Lake und Rabbit Lake haben die Produktion nach 2005 auf etwa
9500 t U vermindert.

Australien ist mit insgesamt 89 440 t U entsprechend 18,6 % der Weltproduktion der zweit-
groBte Produzent der Jahre 1995 bis 2007 (Abb. 6.4). Die jahrliche Forderung stieg mit Un-
terbrechungen in den Jahren 1998 und 2002 stetig von 3712 t U im Jahr 1995 auf 8611 t U
im Jahr 2007 an, mit einem Maximum von 9512 t U im Jahr 2005.

Die Entwicklung der Uranproduktion in den GUS-Staaten verlief sehr unterschiedlich. Flr
Kasachstan war seit 1998 eine deutliche Produktionszunahme auf 6637 t U im Jahr 2007
zu verzeichnen. Kasachstan ist hiermit zum drittgréBten Uranproduzenten weltweit auf-
gestiegen (Abb. 6.4). Die Zunahme beruht wesentlich auf der Ausweitung der bisherigen
Produktion sowie der ErschlieBung neuer Lagerstatten. Russland mit seinen Lieferverpflich-
tungen flr Reaktoren sowjetischer Bauart in Drittlandern und seinem Eigenbedarf hat seine
Produktion bis 2007 moderat auf 3413 t U erh6ht. Die Ukraine, ebenfalls mit eigener Kern-
energienutzung, hat die Produktion mit jahrlich etwa 800 t U stabil gehalten. Die Bergbau-
produktion in Usbekistan zeigt eine leichte Zunahme seit 1995, bedingt durch verbesserte
Gewinnungsmethoden.

Die Produktion in den USA war von 1995 bis 2003 stark rlicklaufig. Marktbedingte Fakto-
ren, Einstellung nicht mehr 6konomisch arbeitender Betriebe wie der Urangewinnung aus
Phosphorsaure-Nebenprodukten und kostenglinstige Bezlige aus Kanadas Reicherzlager-
statten sind dabei maBgebliche Faktoren. Seit 2004 nahm aufgrund verstarkter Explora-
tionsbemihungen und verbesserter Bedingungen die Produktion wieder zu und hat das
Produktionsvolumen von 1998 wieder erreicht.

Wegen der Erschdépfung von Lagerstatten und der Einstellung nicht mehr wirtschaftlicher
Betriebe ist die Uranproduktion in Europa von 2279 t U im Jahr 1995 auf nur noch 425 t U
im Jahr 2007 gesunken. Frankreich, Ungarn und Ruménien haben die kommerzielle Produk-
tion eingestellt und férdern wie Deutschland Restmengen aus der Sanierung. Die einzige
relevante Bergbauproduktion findet in der Tschechischen Republik mit jahrlich 300 t U und
abnehmender Tendenz statt.

In den Jahren 1997 bis 2007 wurde die Uranproduktion weltweit durch Ubernahmen, Zu-
sammenschliisse und SchlieBungen von wenigen national und international operierenden
Gesellschaften bestimmt, die in dieser Zeit zwischen 70 und 80 % der Produktion kontrol-
lierten. In Folge waren 2007 lediglich sieben Unternehmen flir 86 % der weltweiten Minen-
produktion verantwortlich (Tab. 6.2).

Allein die zwoIf bedeutendsten Uranlagerstatten lieferten 2007 rund 70 % der weltweiten
Produktion (Tab. 6.3). Mit Abstand bestimmend war die Reicherzlagerstatte McArthur Ri-
ver in Kanada, in der mit 7199 t U allein 17 % der Weltjahresproduktion erfolgte. Auf den
Rangen zwei und drei produzierten 2007 die australischen Minen Ranger und Olympic Dam
mit 4589 und 3388 t U zusammen rund 19 % der Weltproduktion.

Entsprechend der Vielzahl der méglichen Vorkommen von Uran (Abschnitt 6.1.1) war die
Produktion 2007 nicht durch ein Abbauverfahren beherrscht. Prinzipiell werden die vier
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Verfahren Tagebau, Tiefbau, Lésungsbergbau (ISL) und Gewinnung als Beiprodukt un-
terschieden, die alle relevante Mengen Uran lieferten (Tab. 6.3). Die Tagebaugewinnung
variierte in den vergangenen 20 Jahren zwischen 28 und 40 % mit sinkender Tendenz. Im
Tiefbau wurden mit leicht steigender Tendenz zwischen 31 und 51 %, im Schnitt etwa 40 %
gewonnen. Der Anteil des Lésungsbergbaus hat im Zeitraum von 1990 bis 2007 von etwa
6 % auf nun 29 % zugenommen. Ansteigende Tendenz verzeichnete auch die Beiprodukt-
gewinnung, die momentan Uberwiegend in der Lagerstdatte Olympic Dam stattfindet und

insgesamt einen Anteil von 10 % einnimmt.

Tabelle 6.2:

Tabelle 6.3:

Mine

McArthur River

Ranger

Olympic Dam

Kraznokamensk

Rossing
Arlit

Rabbit Lake
Akouta
Akdala
Zafarabad

McClean Lake

Beverley
SUMME

Uranproduktion der wichtigsten Gesellschaften 2007.

Minengesellschaft

Cameco
Rio Tinto
Areva

KazAtomProm

ARMZ
BHP Billiton
Navoi

Uranium One
GA/ Heathgate

Andere
WELT

Uranproduktion
2007 (t U)

7770
7172
6 046
4795
3413
3388
2320
784
673
4919
41279

19
17
15
12

N N O 0

12
100

Anteil (%)

Die bedeutendsten Uranlagerstatten 2007 mit dem jeweiligen Abbauverfahren
(ISL=L6sungsbergbau) und die jeweilige Besitzstruktur einzelner Gesellschaften.

Land
Kanada

Australien

Australien

Russland
Namibia
Niger
Kanada
Niger
Kasachstan
Usbekistan
Kanada
Australien

Haupteigner

Cameco

ERA (Rio Tinto 68 %)

BHP Billiton
ARMZ

Rio Tinto (69 %)
Areva/Onarem

Cameco

Areva/Onarem
Uranium One

Navoi
Areva
Heathgate

Typ
Untertage
Tagebau
Beiprodukt/
Untertage
Untertage
Tagebau
Tagebau
Untertage
Untertage
ISL

ISL
Tagebau
ISL

Produktion

Anteil

2007 (t U) (%)

28 760

7 199 17
4 589

[y
[a—ry

3388

3037
2583
1750
1544
1403
1000
900
734
634

U N NN WMDY ©
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6.1.7 Uranverbrauch

Verbrauchszahlen flir Uran werden von verschiedenen staatlichen und offiziellen internati-
onalen Organisationen sowie kommerziellen Unternehmen veréffentlicht. Die von NEA und
IAEA in den regelmaBigen Publikationen (NEA/OECD - IAEA, 2008) verdffentlichten Zahlen
basieren auf Umfragen bei staatlichen Einrichtungen und kdnnen daher als zuverlassig
angesehen werden. Die kommerzielle World Nuclear Association (WNA) verdffentlicht Ver-
brauchszahlen, die auf Umfragen bei Unternehmen basieren (WNA, 2008). Abgesehen von
geringen Abweichungen, die vermutlich aus den oben beschriebenen Unterschieden in der
Erfassung resultieren, sind fir den Verbrauch zwischen 1995 und 2007 keine gravierenden
Unterschiede zwischen NEA/OECD und IAEA sowie WNA festzustellen. Fir die Verbrauchs-
schatzungen der Zukunft betrachten NEA und IAEA ab 2010 bis 2030 ein High und Low
Szenario. Fur diesen Zeitraum weist die WNA ein Reference Scenario aus.

Zwischen 1995 und 2007 stieg der Bedarf an Natururan von 61 378 t U nach NEA/OECD
- IAEA (2008) beziehungsweise 57 783 t U nach WNA (2008) auf 69 110 t U (NEA/OECD
- IAEA, 2008) respektive 66 529 t U (WNA, 2008) an. Das entspricht einem deutlichen
Anstieg von knapp 13 % beziehungsweise 15 %. Dabei nahm zwischen 2003 und 2007 die
Jahresproduktion zwischen 35 635 und 41 870 t U im Vergleich zu 2002 ebenfalls deutlich
zu. In der Folge wurden konkurrenzfahige neue Projekte in Angriff genommen und Pro-
duktionsbetriebe, die vormals nicht wirtschaftlich betrieben werden konnten, verblieben in
der Produktion oder haben diese sogar ausgebaut. Lander wie Bulgarien, Spanien, Ungarn,
Frankreich und Gabun, die bisher Uran fir den nationalen Bedarf auch zu héheren Kosten
produzierten, haben den Abbau eingestellt. Andere Lander wie Kasachstan und Malawi sind
neu in den Kreis der Uranproduzenten eingestiegen, flihren die Produktion wie die Tsche-
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Abbildung 6.5: Uranverbrauch (insgesamt 636 Mtoe) der zehn wichtigsten Léander und Verteilung
nach Regionen 2007.
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chische Republik und Sidafrika weiter oder planen die Wiederaufnahme der Produktion wie
derzeit Argentinien und die DR Kongo.

Die mit Abstand wichtigsten Verbraucherlander 2007 waren die USA, Frankreich und Japan
zusammen mit einem Anteil von 57 %, gefolgt fast gleichauf von Deutschland, Russland
und Sudkorea (Abb. 6.5). Diese sechs Lander belegten 2007 gemeinsam rund drei Viertel
des weltweiten Uranverbrauchs.

Der kinftige Verbrauch an Uran hangt von der weiteren Entwicklung und der Umsetzung
der teils ehrgeizigen Planungen nationaler Kernenergieprogramme ab. Im Low Scenario
von NEA/OECD und IAEA wird entgegen friheren Prognosen ab 2010 eine Zunahme auf
70 395 t U angenommen, mit einer weiteren Steigerung bis 2030 auf rund 93 775 t U (NEA/
OECD - IAEA, 2008). Die weltweite Renaissance der Kernenergie auch in Landern mit zuletzt
sinkendem Verbrauch wie USA, Russland oder Kanada, neuen Nutzern wie die Vereinigten
Arabischen Emirate, Thailand, Turkei oder Vietnam und vor allem der beabsichtigte massive
Zubau neuer Kraftwerkskapazitdten in der VR China, Indien, Russland, Japan, Stidkorea und
den USA flhren hier absehbar zu einer steigenden Nachfrage. Das High Scenario von NEA
und IAEA sieht den Bedarf bis 2020 deutlich auf 98 600 t U ansteigen. 2030 werden danach
121 955 t U Bedarf erwartet (NEA/OECD - IAEA, 2008). Im Reference Scenario der WNA
wird ein Anstieg auf 80 500 t U im Jahr 2020 angenommen, fir 2030 erreicht der Bedarf
danach 110000 t U (WNA, 2008).

6.1.8 Kernbrennstoffkreislauf und -handel

Uran wird weltweit gehandelt. Da es bis zum Einsatz im Reaktor mehrere Verarbeitungsstu-
fen durchlauft, werden die einzelnen Verarbeitungsprodukte oft (ber weite Entfernungen
transportiert. Das in Fassern verpackte Konzentrat (Yellow Cake) wird an Aufbereitungsan-
lagen entweder zwischengelagert oder Uber Kaufvertrage mit dem Abnehmer direkt an Kon-
versionsanlagen geliefert. Dort wird das Konzentrat zu gasférmigem Uranhexafluorid (UF,)
umgewandelt, bevor es in Anreicherungsanlagen auf die gewtlinschte 23°U-Zusammensetzung
angereichert wird. Das angereicherte Uran wird dann in gesonderten Brennelementfabriken
zum endglltigen Einsatz verarbeitet. Die einzelnen Schritte werden nach Verfiigbarkeit und
Vertragsgestaltung in verschiedenen Landern vollzogen.

Die Konversion erfolgt, abgesehen von einigen nationalen Einrichtungen, in groBen Anlagen,
die betrieben werden von Cameco in Kanada und GroBbritannien, Areva in Frankreich, Con-
ver Dyn in den USA, Atomenergoprom in Russland sowie CNNC in China. Die europaischen
Konversionskapazitaten decken etwa 25 % des Weltbedarfs ab. Auf Anregung der IAEA und
Russlands und in Absprache mit der amerikanischen Global Nuclear Energy Partnership
(GNEP) gibt es Bestrebungen fur die Einrichtung internationaler Zentren fur die Anreicherung
von Uran. Das erste derartige Zentrum besteht mit der Angarsk IUEC unter kasachischer
Beteiligung in Sibirien, Russland. Die franzésische Atomenergiebehdrde hat die neue An-
lage Georges Besse II fiir eine internationale Offnung unter vergleichbaren Bedingungen
vorgeschlagen. Ein weiterer Vorschlag fir ein internationales Anreicherungszentrum wird
aus Sudafrika erwartet.
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Anreicherungsanlagen in groBem MaBstab betreiben Urenco (Deutschland, Niederlande,
GroBbritannien), Areva (Frankreich), US Enrichment Corp (USA), Atomenergoprom (Russ-
land), JNFL (Japan) und CNNC (China). Die Brennelementherstellung wird in 17 Landern
betrieben. Die gréoBten Anlagen befinden sich in den USA, Russland, Japan und Kanada.
Die jahrliche Anreicherungskapazitat in Deutschland entspricht einem weltweiten Anteil von
knapp 16 %.

Die Energieversorgungsunternehmen als Verbraucher beziehen ihren Brennstoff direkt von
Produzenten oder Uber Handler. Die Liefermengen, -qualitaten und -zeiten werden Uber
einzelne Vertrage geregelt. Diese muissen in Europa der EURATOM zur Bewilligung vor-
gelegt werden. Im Handel lassen sich prinzipiell folgende Landergruppen unterscheiden:
Exportlander mit Produktion ohne Eigenbedarf wie Australien, Niger, Namibia, Usbekistan
und Kasachstan; Export-Verbraucherléander, deren Produktion deutlich héher ist als der
Eigenbedarf wie Kanada, Sudafrika und China; Importlander mit Eigenproduktion wie die
USA, Russland, Ukraine, Tschechien, Rumanien und Indien sowie Importlander mit eigenen
Kernkraftwerken aber ohne Eigenproduktion. Zu letzter Kategorie zahlen viele groBe Ver-
braucherlander wie Deutschland, GroBbritannien, Schweden, Finnland, Belgien, Schweiz,
Japan, Sudkorea, Frankreich, Spanien und Argentinien. Eine Sonderstellung nimmt Russ-
land ein, das zwar weniger Uran produziert als es verbraucht, aber tiber Lagerbestande und
sekundare Quellen verflugt.

Die Versorgung der EU, deren Bedarf im Jahr 2007 bei 21 280 t U lag, wird nur noch zu
geringen Mengen von jahrlich etwa 425 t U aus eigener Produktion und eigenen Bestanden
gedeckt. Mit Ausnahme der letzten verbliebenen Primarproduktion in der Tschechischen Re-
publik und geringen Mengen aus der Sanierung stillgelegter Anlagen und Abbaubetriebe in
Frankreich, Rumanien und Deutschland ist die EU nahezu vollstandig auf Importe aus Dritt-
landern angewiesen. Die Liefervertrage flir Verbraucher in der EU laufen Uber die EURATOM
Supply Agency. In den letzten Jahren wurden jéhrlich 20 bis 25 % des Bedarfs, also zwischen
3000 und 3500 t U aus Kanada bezogen. Die Beziige aus Russland, Kasachstan und Usbe-
kistan erreichten mit 3500 bis tber 5000 t U jahrlich mehr als 30 % des Bedarfs, wodurch
die Sorge vor einer einseitigen Abhangigkeit zu MaBnahmen der Importbegrenzung flhrte.
Russlands Uranlieferungen an die EU beinhalten wahrscheinlich auch Uran kasachischer,
usbekischer und ukrainischer Herkunft. 2007 hat Russland mit knapp 25 % der Lieferungen,
entsprechend 5144 t U nach langen Jahren Kanada als bedeutendsten Uranlieferanten der EU
abgel6st. Die kanadischen Lieferungen nahmen um 25 % auf 3786 t U ab. Weitere wichtige
Lieferlander fir die EU waren Niger mit einem Anteil von 17 %, entsprechend 3531 t U und
Australien, das mit 3209 t U rund 15 % beisteuerte. Die Importe aus Sidafrika und Namibia
haben in den vergangenen Jahren deutlich auf nunmehr 4,8 % abgenommen.

6.1.9 Uranpreise
Grundsatzlich lassen sich zwei Preisgeflige unterscheiden: Preise fir mehrjahrige Vertrage
und fur unmittelbare Lieferungen (Spot). Die Uberwiegenden Mengen an Uran werden uber

langfristige Vertrage abgewickelt. Die Preisangaben erfolgen handelsiiblich in USD pro Pfund
(Ib) U,0O,.
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Zuverlassige Angaben Uber Férderkosten von Uran sind international nicht publiziert. Dabei
werden die Forderkosten in Abhangigkeit von den geologischen Lagerstattenparametern
im Wesentlichen durch die jeweiligen Abbau- und Gewinnungsmethoden bestimmt. Die ge-
schilderten Veranderungen der Anteile der verschiedenen Abbaumethoden (Abschnitt 6.1.6)
reflektieren die Anstrengungen der Produzenten, auch in Zeiten hoher Rohstoffpreise die
Férderkosten zu senken. Seit 1990 erfolgte dies durch Konzentration auf den untertagigen
Abbau von Reicherzlagerstatten und durch Optimierung beim Lésungsbergbau. Dadurch
sind die Preise bis 2001 bei Mehrjahresvertragen fir Lieferungen in die EU von USD 17,48/
Ib U,0, auf USD 13,18/Ib U,0, gesunken. Bis 2007 stieg der Preis fur Langzeitlieferungen
dann auf etwa USD 21,60/1b U.O,.

Flir Spot-Lieferungen, die in der Regel lediglich 3 % des Handelsvolumens ausmachen,
sank der Preis zwischen 1990 und 2001. Nach deutlicher Markterholung wurde im Juni
2007 mit USD 136,00/Ib U,0O, ein Allzeithoch verzeichnet. Bis Ende 2008 gaben die Prei-
se im Rahmen der Marktanpassung wieder nach, konsolidierten sich jedoch trotz der sich
abzeichnenden Finanzkrise oberhalb USD 45,00/Ib U,0,. Diese Markterholung hat zu ei-
ner gestiegenen wirtschaftlichen Rentabilitat auch niedriggradiger Uranerze gefuhrt. Unter
Berlcksichtigung eines Verkaufserléses von USD 13 bis USD 15/Ib U,0, und unter Abzug
von Verkaufskosten und angemessener Verzinsung des eingesetzten Kapitals ergeben sich
reine Forderkosten von deutlich unter USD 10/lb U,O,. Unbertcksichtigt sind dabei Erlése
im Spotmarkt, da dieses Uran vorwiegend aus Uberschussmengen stammt. Der mittlere
EURATOM Spot-Marktpreis betrug 2007 USD 64,21/lb U,O,. Dies entspricht einem Anstieg
um 127 % gegenlber 2006.

Die rasante wirtschaftliche Entwicklung in bevdlkerungsreichen Schwellenléndern, ein stark
ansteigender Energiebedarf in diesen Landern sowie die Entwicklung der weltweiten Kili-
mapolitik hat in vielen Staaten zu einer Renaissance des Interesses an einem Ausbau der
zivilen Nutzung der Kernenergie gefihrt. Gleichzeitig bleibt die Bergbauproduktion seit vielen
Jahren hinter dem Bedarf zuriick, der nur durch den Abbau von Lagerbestanden und anderen
sekundaren Quellen (Abschnitt 6.1.5) gedeckt werden kann. In der Folge kam es seit 2003
zu einem deutlichen Anstieg der Uranpreise und zu einer nachhaltigen Erholung der Markte.
Dies hat hohe Investitionen in die Exploration, die NeuerschlieBung neuer Uranminen sowie
die Ausweitung der Produktion aus bekannten Minen zur Folge.

6.2 Thorium

6.2.1 Thorium als Kernbrennstoff

Der Kernbrennstoff Thorium kann in speziellen Reaktoren zur Erzeugung von Energie einge-
setzt werden. In den 1960er und 1970er Jahren sind verschiedene Reaktortypen zur Strom-
erzeugung, zur Erzeugung von Prozesswarme, zur Kohlevergasung und fiir andere Prozesse
entwickelt worden. Thorium sollte Uran bei einer mdglichen Verknappung als Kernbrennstoff
erganzen. AuBerdem wurde Thorium in Landern, die wie Stdafrika oder Indien nicht Uber
ausreichende Uranvorrate verfligen, als Brennstoff favorisiert. Nach der Entwicklung von
thorium-basierten Versuchs- und Prototypreaktoren wurde die Weiterentwicklung einge-
stellt, da die erwartete Steigerung der Kernenergienutzung nicht eintrat und vorhandene
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Uranvorrate die Versorgung sicherstellten. Der deutsche Thorium-Hochtemperaturreaktor
THTR Hamm-Uentrop mit 300 MW_ wurde 1989 nach kurzer Betriebszeit stillgelegt.

In Sidafrika wurde ein gasgekiihlter Hochtemperaturreaktor mit Thorium als Brennstoff
weiterentwickelt. Stidafrika und China haben sich lber eine kiinftige Zusammenarbeit und
den Bau eines Versuchsreaktors bis 2015 geeinigt. Indien entwickelt seit [angerer Zeit einen
eigenen Reaktortyp auf Thorium-Brennstoffbasis. Hier wird mit einer Produktionsaufnahme
nicht vor 2020 gerechnet.

6.2.2 Vorrate an Thorium

Die Situation der Reserven und Ressourcen bei Thorium hat sich seit der BGR-Energiestudie
1998 (BGR, 1998) kaum geédndert, da seither mangels Bedarf keine neuen Vorratsermittlun-
gen vorgenommen wurden. Die weltweiten Thoriumreserven (<USD 80/kg Th) belaufen sich
danach auf 2,57 Mt Th. Zusatzlich werden Ressourcen von etwa 1,8 Mt Th prognostiziert.

6.2.3 Forderung und Verbrauch von Thorium

Zuverlassige Zahlen uber die Thoriumproduktion sind nicht verfligbar, da Thorium nicht als
Rohstoff separat bergmannisch gewonnen wird. Thorium fallt wesentlich als Beiprodukt der
Verarbeitung von Monazit fir die Gewinnung von Seltenen Erden an. Monazit wiederum ist
ein Beiprodukt der Gewinnung von Schwermineralsanden auf Ilmenit und Zirkon. Monazit
enthalt im Durchschnitt etwa 10 % Thoriumdioxid (ThO,). Nicht unwesentliche Mengen ste-
hen wie in Madagaskar aus dem ehemaligen Abbau Uran-Thorium-fihrender Erze auf Uran
zur Verfligung. Monazit wurde in den letzten Jahren insbesondere in den Landern Indien,
Malaysia und Sri Lanka gewonnen. Die weltweite Produktion von Monazit lag bei 6000 bis
6350 t pro Jahr. Friher wurde Monazit zudem in den USA gewonnen. Hier wurde die Férde-
rung 1995 eingestellt. Die nichtenergetische Anwendung von Thorium und thoriumhaltigen
Verbindungen in Hochtemperaturkeramiken, Katalysatoren und SchweiBelektroden geht
wegen der Radioaktivitdt von Thorium zurick.

Die derzeitige Verwendung von Thorium in Forschungsreaktoren ist auf geringe Mengen
beschrankt. Der Bedarf kann aus vorhandenen Lagerbestédnden gedeckt werden. In den
USA werden Uber 3000 t Thoriumverbindungen als Lagerbestédnde gehalten. Die Lagerbe-
stande in anderen Landern sind nicht bekannt, dirften in Produzentenldndern wie Indien
und Siudafrika aber erheblich sein.
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7 Geothermische Energie
7.1 Warme aus der Erde zur Energienutzung

Als Warme gespeicherte Energie unterhalb der Oberflache der festen Erde wird als geother-
mische Energie bezeichnet. Der Warmeinhalt der Erde geht zum einen auf die Ursprungs-
warme bei der Bildung der Erde, zum anderen auf den Zerfall radioaktiver Isotope in den
Gesteinen der Erdkruste zurlick. Die hohen Temperaturen im Erdinneren bewirken einen
standigen Warmestrom in Richtung der Erdoberflache. Der Gesamtwarmestrom ist so hoch,
dass er theoretisch einen betrachtlichen Teil des Weltenergiebedarfs decken kénnte, jedoch
ist die Warmestromdichte mit rund 70 mW/m?2 im globalen Mittel sehr gering. Die Nutzung
geothermischer Energie aus dem tiefen Untergrund bedeutet daher in der Regel einen lokalen
Abbau gespeicherter Erdwarme. Die dabei enthommene Warmemenge ist in den meisten
Fallen erheblich gréBer als die kurzfristig aus der Tiefe nachstrémende Warme.

Eine ausgebeutete geothermische Lagerstatte wird sich durch den Warmestrom aus der
Tiefe wieder erholen, doch kann dieser Prozess sehr unterschiedlich lange dauern. Je nach
geologischer Situation kann ein tiefes Reservoir Jahrhunderte zur Regeneration bendtigen.
Im Vergleich zu den Ubrigen erneuerbaren Energien ist dies ein langer, bezogen auf den
Bildungszeitraum fossiler Energierohstoffe jedoch ein kurzer Zeitraum. Die geothermische
Energie zahlt daher einerseits zu den regenerierbaren Energiequellen, ist aber andererseits
auch eine abbaubare Ressource (BGR, 1999).

Bei einer oberflachennahen Nutzung bis etwa 20 m Tiefe steht neben der Warme aus dem
Erdinneren zusatzlich die von der Sonneneinstrahlung gelieferte Warmemenge zur Verfl-
gung. Die Warmeeinstrahlung der Sonne ist dabei um ein Vielfaches héher als der War-
mestrom aus dem Erdinneren. Die oberflachennahe thermische Energie zahlt dennoch zur
Geothermie, weil die Energie im Untergrund gespeichert ist und von dort enthommen wird.
Die Erdoberflache wirkt wie eine solarthermische Anlage, bei der die Sonneneinstrahlung
teilweise absorbiert und die Warme in die Tiefe geleitet wird. Die hierdurch verursachte
Jahresvariation der Temperatur reicht nur wenige Zehner Meter in den Untergrund, Klima-
variationen jedoch dringen weit tiefer ein. Bei oberflachennaher Nutzung wird der jeweils
ausgeklhlte Bereich des Untergrundes durch die Sonneneinstrahlung vergleichsweise schnell
wieder erwarmt.

Der wichtigste Prozess des Warmetransports in der Erdkruste ist die Warmeleitung. Der re-
sultierende vertikale Temperaturgradient, der sogenannte geothermische Gradient, betragt
im kontinentalen Mittel 30 °C/km. Ausgehend von der Oberflachentemperatur, die der ortli-
chen Jahresdurchschnittstemperatur, in Deutschland etwa 7 bis 11 °C entspricht, werden in
2000 m Tiefe daher im Allgemeinen Temperaturen um 70 °C angetroffen. In 5000 m Tiefe
Ubersteigen diese in der Regel 160 °C. In Gebieten mit aufsteigenden Grundwassern wird
zusatzlich Warme durch Konvektion zur Oberflache transportiert. In derartigen Gebieten
wie beispielsweise bei Landau im Oberrheingraben werden bereits in 1000 m Tiefe Tempe-
raturen Uber 100 °C gemessen.

Der Energieinhalt einer geothermischen Lagerstatte wird auBer von der Temperatur von der

Warmekapazitat bestimmt. Diese liegt flir Gesteine im Bereich von 700 bis 1200 J/(K-kg).
Bei einer Warmekapazitat von 850 J/(K-kg) enthalt ein Gesteinsvolumen von 1 km?3 und einer
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Masse von 2,65:10'? kg eine thermische Energie von 2,3 PJ/°C. Wird dieses Volumen um
10 °C abgekihlt, entzieht man ihm eine Energie von 23 PJ beziehungsweise 6,4:10% MWh.
Diese Energie reicht aus, um Uber einen Zeitraum von 30 Jahren eine durchschnittliche
thermische Leistung von 25 MW zu liefern. Zum Warmeinhalt des Gesteins kommt noch
der Warmeinhalt der Fluide in Form von Wasser oder Dampf, die in den Poren und Rissen
der Gesteine gespeichert sind. Ihr massenspezifischer Energieinhalt, besonders der des
Dampfes, ist zwar hdher als der des Gesteins, doch ist ihr Massenanteil in den dichten
Krustengesteinen so gering, dass die Gesteinswarme deutlich Uberwiegt.

Krustengesteine sind mit einer Warmeleitfahigkeit im Allgemeinen zwischen 2 und 4 W/
(m-K) schlechte Warmeleiter. Dies hat zur Folge, dass die im tieferen Untergrund enthalte-
ne Warme mit Hilfe von Bohrungen nicht direkt abgebaut werden kann. Es wird daher fir
eine effektive Nutzung ein Tragermedium wie Wasser oder Wasserdampf bendtigt, das das
Gestein durchflieBt und die Warme zu den Bohrungen transportiert. Dies wiederum setzt
eine ausreichende Durchlassigkeit (Permeabilitat) der Gesteine voraus, die im Allgemeinen
nur von hochporésen Sandsteinen und von stark zerkllifteten oder verkarsteten Gesteinsfor-
mationen erreicht wird. Die geringe Permeabilitéat der Gesteine ist daher eines der groBten
Hemmnisse fir eine breite Nutzung der geothermischen Energie. In Forschungsprojekten
wird derzeit an der Verbesserung der Nutzungsmaéglichkeiten durch die Schaffung kinstlicher
FlieBwege in Form von hydraulisch erzeugten Gesteinsrissen gearbeitet.

Im Folgenden wird fir die Nutzung thermischer Warmeenergie die Direktwarmenutzung
fuir Heizzwecke als Primarnutzung geothermischer Energie unterschieden von der Sekun-
darnutzung, bei der geothermischer Energie in elektrische Energie umgewandelt wird. Bei
der Verstromung der geothermischen Energie muss der Wirkungsgrad der geothermalen
Stromerzeugung berticksichtigt werden. Dieser hangt von der Temperatur und von der
verwendeten Wandlungstechnik ab. Der Bruttowirkungsgrad, der nicht den flir den Betrieb
der Anlage, beispielsweise fir Pumpen, bendétigten Eigenbedarf an Energie berlcksichtigt,
liegt bei heutigen Anlagen zwischen 9 und 14 %.

Anlagen zur Direktwarmenutzung werden nach ihren Temperaturniveaus unterschieden.
Im Hochtemperaturbereich kdnnen Fernwarmenetze, Industriebetriebe und Betriebe der
Lebensmittelindustrie versorgt werden, im Niedertemperaturbereich Betriebe der landwirt-
schaftlichen Industrie, beispielsweise Gewachshduser oder Trocknungsanlagen, sowie Bader
und Fischzuchtbetriebe. Eine weitere Nutzung der Geothermie insbesondere fur Industrie-
betriebe, ist die Erzeugung von Kalte mit Hilfe von Absorptionskaltemaschinen.

Den weitaus groBten Anteil der weltweit installierten nicht-elektrischen Leistung nehmen
Warmepumpenanlagen ein (Abb. 7.1). Die Leistung der installierten Warmepumpen hat sich
seit 2000 weltweit verdreifacht. Nachfolgend in der Nutzung folgen Baderbetriebe, direkte
Raumheizungen ohne Warmepumpen und Gewachshausheizungen. Der Rest liegt zusammen
unter 10 % und beinhaltet auch sehr spezialisierte lokale Nutzungsprozesse (Abb. 7.1).
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Baderbetrieb 17,6 %

direkte Raumheizung 14,9 %

Gewdchshaus 4,8 %
/— Fischzucht 2,2 %
Industrie 1,8 %

Heizung Schneeschmelzen 1,2 %
mit Warmepumpe 56'5 % Landwirtschaft 0,6 %

sonstige 0,3%

Abbildung 7.1: Verteilung der weltweit installierten nicht-elektrischen Nutzung geothermischer
Energie von insgesamt 27 825 MWth im Jahre 2005 auf die verschiedenen Nut-
zungsarten (Lund et al., 2005).

7.2 Vorkommen geothermischer Energie
7.2.1 Oberflachennaher Untergrund

Der oberflachennahe Untergrund ist mit Blick auf die Zuganglichkeit und das geringe Er-
schlieBungsrisiko eine glinstige Warmequelle. In oberflachennahen Erdschichten andern
sich die Temperaturen im Rhythmus der Lufttemperaturen, jedoch nehmen die Tempera-
turschwankungen mit der Tiefe schnell ab und sind unterhalb von 15 bis 20 m Tiefe kaum
noch feststellbar (<0,1 K). Da der durch die Sonneneinstrahlung in diese oberen Meter
des Erdreichs eingetragene Energiestrom etwa 2000-mal hdher ist als der Warmestrom
aus dem Erdinnern wird bei der thermischen Nutzung des flachen Untergrundes vor allem
gespeicherte Sonnenenergie gewonnen.

Aufgrund der niedrigen Temperatur der im flachen Untergrund gespeicherten Energie, ist
die Nutzung im Direktwarmetausch nicht mdglich. Eine Heizungsanlage, die die Warme
des flachen Untergrundes nutzt, besteht im Wesentlichen aus den Anlagenkomponenten
Erdreichwarmetauscher, Umwalzpumpe, Warmepumpe, Speicherbehalter und Niedertem-
peraturheizungssystem. Erdreichwarmetauscher werden als vertikale Erdsonden in Teufen
meist bis rund 100 m, in Einzelfallen bis 400 m, als horizontale Warmetauscherschleifen
oder als Spiralrohrwarmetauscher ausgefiihrt. Im Sommer kénnen diese Anlagen durch blo-
Bes Umwadlzen der Sole unter Umgehung der Warmepumpe Gebaude direkt kiihlen. Zudem
kann durch Grundwasserférderung Warme aus dem Untergrund gewonnen werden. Dazu
ist in der Regel neben der Forder- auch eine Re-Injektionsbohrung erforderlich, in der das
in einem Warmetauscher ausgekihlte Grundwasser wieder injiziert wird.

Ein groBer Vorteil der erwahnten Techniken liegt darin, dass sie, mit Ausnahme der grund-
wassergekoppelten Warmepumpe, prinzipiell an jedem Ort eingesetzt werden kénnen. Die
Einsparung an Primarenergie, die sich mit solchen, meist strombetriebenen Warmepumpen-
systemen erzielen lasst, ist jedoch relativ gering. Bei der niedrigen Temperatur des flachen
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Untergrundes erreichen Warmepumpen allgemein Leistungszahlen zwischen 3,5 und 4. Das
bedeutet, dass mit jeder Einheit elektrischer Leistung, die fur die Warmepumpen aufge-
bracht wird, 3,5 bis 4 Einheiten thermischer Leistung gewonnen werden. Bezogen auf den
Primarenergieeinsatz bei der Erzeugung des dabei genutzten Stroms mit Wirkungsgraden
zwischen 30 und 50 % ergibt dies Leistungszahlen zwischen 1 und 2 (BGR 1999).

7.2.2 Hydrothermale Vorkommen niedriger Temperatur

Unter hydrothermalen Ressourcen niedriger Temperatur versteht man Warm- und HeiBwas-
seraquifere mit Temperaturen zwischen 30 und 150 °C. Ihr Vorkommen ist nicht an geother-
mische Anomalien gebunden. Sie sind oft regional verbreitet und kdnnen auch in Gebieten
mit normalen Temperaturgradienten genutzt werden. Entscheidend ist die Durchlassigkeit
des Gesteins beziehungsweise die hydraulische Leitféahigkeit (Transmissibilitat) des Aqui-
fers. Diese mussen flr eine Nutzung umso héher sein, je niedriger die Temperaturen sind
und je tiefer gebohrt werden muss. Im Allgemeinen sind bei derartigen Anlagen flr einen
wirtschaftlichen Betrieb von groBen zentralen Heizanlagen ProduktionsflieBraten zwischen
30 und 300 m3/h bei Temperaturen Uber 60 °C erforderlich. Um diese ProduktionsflieBraten
bei akzeptablem Energieaufwand fir die Férder- und Injektionspumpen zu gewahrleisten
ist eine Transmissibilitat des Aquifers zwischen 10 und 100 Dm (Darcymeter) nétig. Diese
Werte werden nur in machtigen, hochporésen Sandsteinformationen und in stark zerklif-
teten oder verkarsteten Gesteinsbereichen wie Kluft- oder Stérungszonen erreicht. Der
hohe hydrostatische Druck in diesen Tiefen verhindert ein Sieden der Wasser, so dass auch
bei Temperaturen weit Uber 100 °C kein Dampf in der Formation vorhanden ist. Bei der
Abschatzung des Energieinhaltes solcher Lagerstatten ist zu beriicksichtigen, dass nur ein
Teil der insgesamt gewinnbaren Warmemenge im Wasser gespeichert ist, wahrend sich der
groBere Teil in dem das Fluid umgebenden Gestein befindet.

Warm- und HeiBwassersysteme werden in der Regel liber Bohrungspaare, sogenannte Du-
bletten erschlossen. In der Produktionsbohrung wird das heiBe Wasser gefordert, wahrend
das ausgekihlte Wasser anschlieBend in der Re-Injektionsbohrung wieder in den Untergrund
zuriuckgeleitet wird. Die Energie fur die Férderung und die Durchleitung durch die ober-
tdgigen Anlagenteile stellt eine Unterwassermotorpumpe zur Verfiigung, die je nach den
Gegebenheiten in 200 bis 600 m Tiefe eingebaut wird. Seltener sind Systeme mit nur einem
Bohrloch. Dabei wird das zutage gefdrderte und ausgekihlte Wasser im gleichen Bohrloch
Uber gut gegeneinander isolierte Rohre wieder injiziert oder es wird aufbereitet und in ein
Trinkwassernetz oder einen Vorfluter eingespeist.

In Einzelfallen wird auch Strom aus Ressourcen niedriger Temperatur mittels Organic Rankine
Cycle (ORC)-Anlagen gewonnen. Dabei werden die Dampfturbinen mit einem organischen
Arbeitsmittel mit einem niedrigeren Siedepunkt als Wasser betrieben werden. Der Wirkungs-
grad liegt allerdings nur bei etwa 10 % (BGR 1999). Das sogenannte Kalina-Verfahren stellt
eine Alternative zum ORC-Verfahren dar. Hier werden Zweistoffgemische, zum Beispiel aus
Ammoniak und Wasser als Arbeitsmittel verwendet. Es liefert insbesondere bei niedrigeren
Temperaturen einen hdheren Wirkungsgrad und geringere Stromgestehungskosten, ist aber
technisch noch nicht so weit gereift wie das ORC-Verfahren.
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7.2.3 Hydrothermale Vorkommen hoher Temperatur

Hydrothermale Ressourcen hoher Temperatur sind HeiBwasser- oder Dampfvorkommen mit
Temperaturen tber 150 °C. Sie finden sich vor allem in geologisch jungen Zerrungsgebieten
der oberen Erdkruste wie etwa ozeanischen Riftsystemen, Grabensystemen und an den
Randern der Lithospharenplatten, haufig im Verbund mit Vulkanen.

In den dampfdominierten Lagerstatten ist der Lagerstattendruck niedriger als der zur La-
gerstattentemperatur gehdérende Dampfdruck. In der Lagerstatte befindet sich deshalb
vorwiegend Wasserdampf, dessen Abstrom durch eine dichtende Gesteinsdeckschicht ver-
oder behindert wird. Dampfdominierte Lagerstatten sind die hochwertigsten und am leich-
testen zu nutzenden geothermischen Lagerstatten. Die Temperaturen der bekannten und
vielfach schon genutzten Dampflagerstatten liegen groBtenteils zwischen 200 und 300 °C.
Die Flussigkeits-dominierten Lagerstatten erreichen ahnlich hohe Temperaturen. Ein hdhe-
rer hydrostatischer Druck verhindert jedoch das Sieden, so dass in diesen Lagerstatten die
flissige Phase vorherrscht.

Die geothermische Energie der Dampflagerstatten wird fast ausschlieBlich zur Stromerzeu-
gung durch Dampfturbinen genutzt. Nach der warmetechnischen Nutzung des Dampfes
wird das verbleibende Wasser in der Regel mit einer Temperatur von 70 bis 80 °C wieder
in den Untergrund injiziert. Geschieht dies nicht, riskiert man eine Druckabnahme in der
Lagerstatte, die im unginstigsten Fall zur Abschaltung des Kraftwerkes fiihren kann. Liegen
die Dampftemperaturen unter 200 °C, kdnnen wie bei den Niedrigtemperatur-Vorkommen
ORC-Anlagen (Abschnitt 7.2.2) verwendet werden.

7.2.4 Hot-Dry-Rock Vorkommen

Gesteine mit sehr geringer hydraulischer Durchlassigkeit und Porositat sowie vergleichsweise
hoher Temperatur werden der Kategorie der heiBen trockenen Gesteine zugeordnet. Flr
eine effektive Nutzung dieser Gesteine ist der Einsatz besonderer ErschlieBungsmethoden,
der Hot-Dry-Rock (HDR)-Technik notwendig. Diese Technik sieht vor, zwischen mindestens
zwei Tiefbohrungen durch hydraulische Risserzeugung klinstliche groBflachige FlieBwege zu
schaffen, das Gebirge durch Wasserzirkulation zwischen den Bohrungen abzuklhlen und
so die Warme aus der Umgebung der Verbindungsflachen zu gewinnen. Die Rissflachen
zwischen der Injektions- und der Extraktionsbohrung stellen den unterirdischen Warmetau-
scher dar. Das Problem der Realisierung besteht in der Herstellung genltigend durchlassiger
hydraulischer Verbindungen zwischen den Bohrungen, die die Zirkulation durch Férderung
und Re-Injektion groBer Mengen von HeiBwasser ermdglichen.

Die HDR-Technik wurde nach ersten Versuchen in den USA bei Los Alamos in einem europai-
schen Gemeinschaftsprojekt in Soultz-sous-Foréts in Frankreich wesentlich weiterentwickelt.
Weitere Projekte zur Erprobung der Technologie sind in jlingerer Vergangenheit begonnen
worden. Die Erfahrungen aus den HDR-Projekten zeigen, dass die der Bezeichnung Hot-
Dry-Rock zu Grunde liegende Annahme, in groBen Tiefen trockene Gesteinsformationen
vorzufinden, nicht korrekt ist. Im HDR-Projekt Soultz tragen natirliche Stérungszonen in
erheblichem Umfang zur Wasserzirkulation zwischen den Bohrungen bei. Aus diesem Grund
existieren auch andere Bezeichnungen fir die ErschlieBung von gering durchlassigen Ge-
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steinsformationen wie beispielsweise Hot-Wet-Rock (HWR), Hot-Fractured-Rock (HFR) oder
Enhanced-Geothermal-Systems (EGS).

7.3 Geothermische Ressourcen
7.3.1 Quantifizierung geothermischer Ressourcen

Die in Abschnitt 2.5 dargestellte Definition des Begriffs Geothermische Ressource ldsst
offen, flr welche geologischen Bedingungen und welche Technologie der jeweilige Wert
an nutzbarer Warme angegeben wird. Dabei hangt die zu nennende Energiemenge vom
betrachteten Teufenbereich, insbesondere von der Maximalteufe, von der fir die jeweilige
technologische Umsetzung notwendigen Mindesttemperatur und von der Resttemperatur
nach Entnahme der genutzten Warmemenge ab. Mit Blick auf diese Besonderheiten der
Geothermie kénnen die folgenden GréBen zur Quantifizierung hydrothermaler und HDR-
Ressourcen benutzt werden:

(1) Dieim Untergrund eines Gebietes gespeicherte gesamte Warmemenge von der Ober-
flache bis in eine bestimmte Tiefe (Haenel & Staroste, 1988; Kaltschmitt & Wiese,
1997).

(2) Der Anteil der unter (1) genannten Warmemenge, der in potenziell Wasser fiihrenden
Gesteinsformationen gespeichert ist (Haenel & Staroste, 1988; Kayser, 1999).

(3) Der Anteil der unter (2) genannten Warmemenge, der maximal gewinnbar ist, wenn
keine Mindestleistung pro Bohrungspaar vorgegeben wird. Die maximal gewinnbare
Energiemenge wird dann bestimmt durch die angenommene Gewinnungstechnik
und die Resttemperatur des Wassers nach dem Warmeentzug. Hieraus ergibt sich
der sogenannte Gewinnungsfaktor, der fir hydrothermale Ressourcen in typischen
Fallen etwa zwischen 0,12 und 0,33 liegt. Die Ressourcen-Definition geht dabei von
der Annahme einer maximalen Flachendichte von Anlagen aus und bertlcksichtigt
keine Beschrankungen der Flachennutzung (Haenel & Staroste, 1988; Kaltschmitt &
Wiese, 1997; Kayser, 1999; Jung et al., 2002).

(4) Der Anteil, der unter (3) genannten Warmemenge, der realistisch gewinnbar ist
unter Vorgabe einer Mindestleistung pro Bohrungspaar und einer Hochstdauer der
Energiegewinnung an einem Ort. Der Anteil ergibt sich im wesentlichen aus der re-
lativen GroBe der Teilgebiete, in denen mit hoher Wahrscheinlichkeit gentigend hohe
hydraulische Durchldssigkeiten angetroffen werden oder erzeugt werden kénnen, die
zur Erreichung einer vorgegebenen Mindestleistung ausreichen. Zusatzlich werden
vorliegende Einschrankungen der Flachennutzung (anderweitige Nutzung, gegebe-
nenfalls Abnehmernahe) beriicksichtigt.

Eine Energiemengenabschatzung nach Definition (1) sagt fur hydrothermale Ressourcen
wenig Uber die unter realistischen Bedingungen gewinnbaren Energiemengen aus. Eine
realitétsnahe Ressourcenabschatzung nach Definition (4) kann um mehrere GréBenordnun-
gen niedriger liegen als die nach Definition (1) abgeschatzte Warmemenge. Eine Grobab-
schatzung vorhandener Energiemengen nach Definition (1) ist in der Regel ohne detaillierte
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Geologiekenntnisse durchfihrbar. Schon eine Eingrenzung auf potenziell Wasser fihrende
Formationen (2) erfordert umfangreiche Kenntnisse Uber den geologischen Aufbau des
Untergrundes, insbesondere Uber den lithologischen Aufbau, die Ausdehnung, die Machtig-
keit und die Temperaturen der relevanten Schichten. Die anschlieBende Berechnung einer
maximal gewinnbaren Energiemenge mit Hilfe des Gewinnungsfaktors (3) erfordert keine
wesentlichen zusatzlichen geologischen Daten.

Auf groBe Schwierigkeiten st6Bt jedoch die Einschatzung, in welchen Teilgebieten und mit
welchen Wahrscheinlichkeiten gentigend hohe Durchlassigkeiten im Untergrund zu erwar-
ten sind. Dies betrifft insbesondere Schichten mit rdumlich sehr variablen hydraulischen
Eigenschaften wie Karstgesteine. Verwertbare statistische Aussagen hierzu lieBen sich erst
aufgrund von hydraulischen Untersuchungen an einer Vielzahl von Bohrungen machen, die
in den wenigsten Gebieten in genltigender Anzahl verflgbar sind. Aus diesen Griinden findet
man kaum Ressourcenangaben nach der Definition (4). Mit einer geforderten Mindestleis-
tung, die eine nach heutigen Bedingungen wirtschaftliche Energiegewinnung ermdglichen
wirde, erhielte man unter dieser Definition die geothermischen Reserven.

Die bisherigen Ausfiihrungen beziehen sich auf die Bewertung hydrothermaler Ressourcen.
Fir die Bewertung der mit der HDR-Technik nutzbaren Ressourcen ist die Beriicksichtigung
der naturlichen Gesteinsdurchlassigkeiten nicht relevant, da diese Methode von der kiinst-
lichen Erzeugung durchlassiger Strukturen mit technischen Mitteln ausgeht. Fur diesen
Fall wird deshalb von dem Warmeinhalt eines Gesamtgesteinsvolumens ausgegangen und
Uber einen mittleren Gewinnungsfaktor zwischen 0,02 und 0,07 eine maximal gewinnbare
Energiemenge (3) berechnet. Eine solche Ressourcenangabe basiert auf der Voraussetzung,
dass eine flachendeckend erfolgreiche Anwendung der HDR-Technik méglich ist. Da sich
diese Methode im Forschungs- und Entwicklungsstadium befindet und bisher nur wenig
Erfahrungen vorliegen, sind entsprechende Angaben mit groBen Unsicherheiten behaftet.

Fur die oberflaichennahe Warmeenergie, die sich im Jahreszyklus durch den Eintrag von
Sonnenenergie erneuert, ergibt es keinen Sinn, Ressourcen im oben genannten Sinn zu
quantifizieren. Stattdessen werden flir den oberflachennahen Bereich Angaben iber die
jahrlich nachhaltig gewinnbaren Energiemengen gemacht. Zwei unterschiedliche GréBen
werden benutzt:

(5) Die Warmemenge, die in einem Gebiet unter der Voraussetzung der Nutzbarkeit der
gesamten Erdoberflache durch Erdkollektoren aus dem oberflachennahen Untergrund
entnommen werden kann, ohne eine langfristige Abkiihlung zu verursachen (Kalt-
schmitt & Wiese, 1997).

(6) Der Anteil der unter (5) genannten Warmemenge, der unter Bericksichtigung der
Einschrankungen der Flachennutzung (Bebauung, anderweitige Nutzung, Bodenstruk-
tur, Grundwasserschutzgebiete) und der zu fordernden Abnehmernahe flir Heizwdrme
als sinnvoll gewinnbar angesehen wird. (Kaltschmitt & Wiese, 1997).
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7.3.2 Nutzung der Geothermie weltweit

Der Anteil der Geothermie an der weltweiten Energieversorgung war 2004 mit 0,414 % ge-
ring, lag jedoch noch ber dem Anteil aus Sonnen- und Windenergie (Abb. 7.2). Wahrend
1975 nur in zehn Staaten geothermisch Strom produziert wurde, war dies 2005 schon in 24
Staaten der Fall mit einer Gesamtjahresleitung von knapp 57 000 GWh/a. Dies entspricht
etwa 0,4 % des weltweiten jahrlichen Stromverbrauchs (Bertani, 2008). Seit 2000 wurden
in 19 Landern insgesamt 290 Bohrungen zur geothermischen Stromerzeugung mit einer
durchschnittlichen Teufe von 1,9 km niedergebracht. Im gleichen Zeitraum wurde die in-
stallierte Kraftwerksleistung in Costa Rica, Frankreich, Island, Indonesien, Italien, Kenia,
Mexiko, Nicaragua und Russland um mehr als 10 % erhdht. Bis 2010 werden voraussichtlich
auch Lander wie Armenien, Kanada, Chile, Dschibuti, Dominica, Griechenland, Honduras,
Indien, Iran, Jemen, Korea, Nevis, Ruanda, Slowakei, Salomon-Inseln, St. Lucia, Schweiz,
Taiwan, Tansania, Uganda, Ungarn und Vietnam in die geothermische Stromgewinnung
einsteigen (Gawell & Greenberg, 2007).

sonstige 0,5 % Gezeiten 0,0004 %

Kerenergie P wind 0,0064 %
6,5 % Wasser 2,2 % Solar 0,0039 %

brennbare
nachwachsende
Rohstoffe
und
Biomasse
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Erdo Energien
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nicht-nachwachsende
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Abbildung 7.2: Anteil der Geothermie an der weltweiten Energieversorgung 2004 (IEA, 2007).

Mit installierten Leistungen von 2504 MW, und 7817 MW, zur Stromerzeugung beziehungs-
weise zur Direktwarmenutzung heben sich die USA als weltweit gréBter Nutzer geother-
mischer Energie deutlich vom Feld der Ubrigen Lander ab (Abb. 7.3, Tab. A 7-2, A 7-3).
Schweden liegt wegen des starken Anstiegs der Direktwarmenutzung auf Platz zwei vor
China. Die geothermische Stromerzeugung Deutschlands ist mit 240 kW, im Jahr 2005
vergleichsweise niedrig, insgesamt nimmt Deutschland bei der Geothermienutzung den 15.
Rang ein (Abb. 7.3).

Weltweit nimmt die Verstromung geothermischer Energie seit Mitte der 1990er Jahre jahrlich
deutlich zu (Abb. 7.4). Die sehr viel gréBere Steigerungsrate bei der Direktwarmenutzung
geht in vielen Landern im Wesentlichen auf die Zunahme dezentraler Heizungsanlagen mit
Warmepumpen zurick. Dieser Zuwachs soll auch in den kommenden Jahrzehnten anhalten
(Nitsch 2001), allerdings ist die Zahlengrundlage hier recht ungenau. In friheren Jahren
gingen Heizungsanlagen mit Warmepumpen in einzelnen Léandern nicht in die Statistik ein,
auch wurde die Thermalwassernutzung in Badern in verschiedenen Landern unterschiedlich
dokumentiert (Lund & Freeston, 2001; Lund et al., 2005).
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In den einzelnen Landern wird die Niedrigtemperatur-Nutzung zunehmend und mit unter-
schiedlichem MaB in die Energiebilanz einbezogen. Deshalb ist der reale Zuwachs wahr-
scheinlich etwas geringer als hier dargestellt (Abb. 7.4). Im Jahr 1985 wurde die Erdwarme
in 24 Landern direkt genutzt, 1995 waren es 28 Lander, im Jahr 2000 48 Lénder und 2005
bereits 59 Lander.
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Abbildung 7.3: Installierte Leistung zur geothermischen Stromproduktion [MWe] und zur Direkt-
warmenutzung [MWth] flr die 17 gréBten Nutzerlander 2005 (Lund et al., 2005;
Bertani, 2005).
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Abbildung 7.4: Weltweite Entwicklung der direkten Warmenutzung und der installierten Leistung
zur geothermischen Stromerzeugung zwischen 1990 bis 2005.c
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7.3.3 Regionale Verbreitung genutzter Vorkommen

Wegen der uneinheitlichen Ressourcenerfassung und nur sehr lickenhaften Datenlage ist
weltweit keine einheitliche Darstellung der geothermischen Ressourcen und der derzeitigen
geothermischen Energienutzung mdglich. Im Folgenden werden die bekannten Projekte und
Ressourcen nach Regionen berichtet.

Europa

Die geothermischen Ressourcen werden in den Landern Europas sehr unterschiedlich ge-
nutzt. Hochenthalpie-Lagerstatten gibt es in Europa insbesondere in Landern mit aktivem
Vulkanismus wie in Island und Italien, aber auch in Griechenland und der Tlrkei. In den
letzten Jahren hat sich sowohl die geothermische Stromproduktion als auch die direkte
Warmenutzung stetig weiter entwickelt. Neben Italien, Island und der Tlrkei wird geother-
mischer Strom jetzt auch in Deutschland (Abschnitt 8.6) und Osterreich produziert. Zudem
startete im Juni 2008 die Stromproduktion in dem europdischen HDR-Forschungsstandort
Soultz-sous-Foréts in Frankreich. Vor allem wegen stark gestiegener Heizkosten der privaten
Haushalte aber auch wegen staatlicher Férderprogramme ist die Nutzung geothermischer
Warmepumpen in dezentralen Heizungsanlagen zwischen 2000 und 2007 erheblich angestie-
gen. Fihrend ist hier Schweden mit 270 000 Einheiten, gefolgt von Deutschland mit 90 000,
Osterreich mit 40 000 und der Schweiz mit 30 000 Einheiten (Forseo, 2008). Schweden ist
heute der gréBte Direktwarmenutzer in Europa (Abb. 7.5). Erst 2002 I6ste Schweden in
dieser Position Island ab, wo 87 % der Hauser mit geothermischer Energie beheizt werden
(BGR, 2003). In Europa nutzen 28 Lander geothermische Energie als Primarenergie mit
einer insgesamt installierten Leistung von 13 344 MW,, .

Tirkei

Island 8,8 % Danemark
13,4 % 6,2 %

Ungarn 5,2%
Italien 4,5 %

Schweiz 4,4 %
Schweden

28,8% Deutschland 3,8 %

Norwegen 3,4 %

g Osterreich 2,6 %

22 weitere 18,9 %

Abbildung 7.5: Verteilung der in Europa installierten direkt genutzten Erdwarme, einschlieBlich
oberflachennaher Erdwarme (insgesamt 13 344 MWth) nach Landern (Lund et al.,
2005).

Wahrend im Pariser Becken groBe Mengen Thermalwasser niedriger Temperatur von 60
bis 80 °C direkt fir Raumheizung genutzt werden kénnen, werden bei den anderen gro-
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Ben Nutzerldndern wie Schweden, Deutschland, Osterreich oder der Schweiz vorwiegend
Einzelanlagen mit Warmepumpen eingesetzt, um aus noch niedriger temperiertem Wasser
Warme zu entziehen.

Bei der nicht-elektrischen Energienutzung nimmt Ungarn mit 694,2 MW, eine bedeutende
Stellung ein. Das Pannonische Becken ist wie auch das Pariser Becken ein groBes rezentes
Senkungsgebiet, aus dem groBe Wassermengen geférdert werden kénnen. Von der instal-
lierten Warmeleistung wird hier ein groBer Anteil in der Agrarwirtschaft fir Gewachshauser
und Trocknungsanlagen genutzt.

Italien steht mit 791 MW, weit an der Spitze der europdischen Lander, die Strom aus geo-
thermischer Energie erzeugen, gefolgt von Island, Tirkei, Frankreich (Guadeloupe), Italien,
Portugal (Azoren), Osterreich und Deutschland (Abb. 7.6). Bei der Stromerzeugung nahm
Island im Jahr 2005 mit 202 MW, den zweiten Rang nach Italien ein. Mittlerweile sind aller-
dings drei weitere Kraftwerke ans Netz gegangen, sodass die installierte Leistung inzwischen
569 MW, betragt. Island nutzt 1791 MW, geothermischer Primérenergie und ist damit nach
Schweden der zweitgroBte Nutzer in Europa.
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Abbildung 7.6: Regionale Verteilung der weltweit installierten geothermischen Leistung zur Strom-
produktion (links) und zur Direktwarmenutzung (rechts) und jeweiliger Anteil ein-
zelner europaischer Lander 2005 (Bertani, 2005; Lund et al., 2005).

In der Tiurkei wurden in den vergangenen Jahren erhebliche Anstrengungen unternommen,
die vorhandenen Geothermie-Lagerstatten zu nutzen. Zur Raumheizung, fir Bader und
die Landwirtschaft waren hier 2005 Anlagen mit einer Leistung von insgesamt 1177 MW,
installiert. Die Verstromung ist mit 20 MW, seit langem unverandert, umfangreiche Erho-
hungen sind aber geplant.

Gemeinschaft Unabhdngiger Staaten (GUS)

Insgesamt betrug der Anteil der GUS Staaten an der weltweiten Nutzung geothermischer
Energie 2005 bei der Verstromung etwa 0,9 % und bei der Direktwarmenutzung rund 2,1 %
(Abb. 7.7). Russland nutzt geothermische Energie sowohl zur Verstromung mit installierten
79 MW, im Jahr 2005 (Bertani, 2005) als auch zur Raumheizung, zum Baderbetrieb und als
Prozesswarme mit insgesamt 327 MW, (Lund et al., 2005).

Nach neueren Schatzungen kdnnten allein in Kamtschatka geothermische Kraftwerke mit
einer Kapazitat von rund 1 GW, installiert werden. In Georgien wird Thermalwasser zur
Raumheizung, flir Gewachshauser und zum Baderbetrieb genutzt. Die hier installierte Leis-
tung von 250 MW,, ist seit langerer Zeit unverandert.
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Abbildung 7.7: Regionale Verteilung der weltweit installierten geothermischen Leistung zur Strom-
produktion (links) und zur Direktwarmenutzung (rechts) und jeweiliger Anteil der
GUS Staaten 2005 (Bertani, 2005; Lund et al., 2005).

Afrika

In einigen afrikanischen Landern wurden in den letzten Jahren verstarkt geothermische
Lagerstatten flr die Verstromung exploriert. Sie liegen gréBtenteils in tektonisch aktiven Ge-
bieten des ostafrikanischen Grabens und haben ein immenses Potenzial von rund 7000 MW,
(Gawel & Greenberg, 2007). Diese Ressourcen werden trotz der verstarkten Anstrengungen
noch immer nur in geringem Ausmal genutzt. So ist der Anteil Afrikas an der weltweiten
Primarnutzung der Geothermie mit 0,7 % vergleichsweise gering. Bei der Verstromung
betragt dieser Anteil immerhin etwa 1,4 % (Abb. 7.8).
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Abbildung 7.8: Regionale Verteilung der weltweit installierten geothermischen Leistung zur Strom-
produktion (links) und zur Direktwarmenutzung (rechts) und jeweiliger Anteil der
Lander Afrikas 2005 (Bertani, 2005; Lund et al., 2005).

Die Nutzung von Geothermie wird in Afrika durch Kenia dominiert (Abb. 7.8). Im Gegensatz
zu anderen ostafrikanischen Landern baut Kenia die Nutzung geothermischer Ressourcen
aufgrund entsprechender Regierungsprogramme seit Jahren stetig aus. Wahrend im letz-
ten Rohstoffbericht flr Kenia noch 45 MW, angegeben wurden (BGR, 2003), sind jetzt be-
reits 129 MW, Leistung installiert. Weitere Standorte wie Eburru, Olkaria IV und Menengai
sind weitgehend erkundet. Die drei derzeit bestehenden Geothermie-Kraftwerke in Olkaria
(Abb. 7.9) decken 11 % der Stromkapazitat des Landes ab. In der Nahe des Kraftwerks-
standortes Olkaria gibt es mit ungefahr 10 MW, eine Direktwarmenutzung in Gewachshau-
sern zur Blumenzucht und ein kleineres Binarkraftwerk mit 1,8 MW, zur Stromversorgung
der groBen Blumenfarmen.

In Athiopien existiert eine kleine Anlage mit 8,5 MW, die allerdings nur kurze Zeit in Be-
trieb war. Mit amerikanischer Hilfe wird sie derzeit instand gesetzt. Flr weitere potenzielle
Standorte wurden im Rahmen von GEOTHERM in Kenia (Menengai) und Uganda (Buranga)
Machbarkeitsstudien durchgefiihrt. Auch fiir Athiopien, Eritrea, Dschibuti, Ruanda und Tan-
sania werden aktuell solche Studien durchgefiihrt (Infobox GEOTHERM).
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Die direkte Nutzung von Thermalwasser wird auBer aus Kenia aus verschiedenen Landern
Nordafrikas Agypten mit 1 MW, , Algerien mit 152,3 MW, und Tunesien mit 25,4 MW, be-
richtet. Thermalwasser werden dabei insbesondere flir Gewachshauser, flir den Baderbetrieb
und therapeutische Anwendungen genutzt.

Abbildung 7.9: Das Geothermiekraftwerk Olkaria I in Kenia begann im Jahr 1981 mit der Erzeu-
gung geothermischen Stroms. Aktuell sind 45 MWe installiert; die durchschnittliche
Verfligbarkeit liegt bei tGiber 98%.

Amerika

Sowohl in Nordamerika, als auch in Mittel- und Siidamerika sind sehr groBe geothermische
Ressourcen vorhanden. Mit 44 % der weltweit installierten Leistung zur geothermischen
Stromgewinnung stehen die amerikanischen Nutzer an der Spitze, wahrend sie bei der Di-
rektwarmenutzung nach Europa den zweiten Platz belegen (Abb. 7.10). Die USA sind mit
einer installierten Leistung zur Stromgewinnung von 2564 MW_weiterhin der gréBte Nutzer
geothermischer Energie weltweit (Lund et al., 2005). Den gréBten Anteil hat die Stromer-
zeugung aus Hochtemperatur-Lagerstatten, die vor allem in den westlichen Bundesstaaten,
insbesondere im Geothermalfeld The Geysers Kalifornien liegen. Allerdings steigerte sich
die installierte Leistung seit 1989 nur um 110 MW,. Der Kongress verabschiedete 2005
ein steuerliches Anreizsystem fir geothermische Energienutzung (Production Tax Credit)
aufgrund dessen 61 Geothermie-Projekte neu entstanden. Dadurch wird in den nachsten
Jahren eine Leistungssteigerung zwischen 2100 und 2400 MW, erwartet (GEA, 2006). Die
Direktwarmenutzung erstreckt sich in den USA auf alle bekannten Anwendungsmaglichkei-
ten. Sie wurde von 1994 bis 2000 von 1874 auf 3766 MW, verdoppelt (Lund & Freeston,
2001). Eine dhnlich groBe Steigerung, auf 7817,4 MW, , gab es bis 2005 (Lund et al., 2005).
Die dezentrale oberflachennahe Erdwarmenutzung mittels Warmepumpen hat dabei die
hdchste Steigerungsrate.

Mexiko verfligt Uiber groBe flissigkeitsdominierte Hochtemperatur-Lagerstatten, die schon

seit vielen Jahren flr die Stromerzeugung genutzt werden. Das Geothermalfeld Cerro Prieto,
in dem Sole mit einer mittleren Temperatur von 316 °C aus fast 200 Bohrungen geférdert
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Seit 2003 flhrt die BGR im Rahmen der Technischen Zusammenarbeit das Programm GEOTHERM
durch. Dabei werden Projekte zur Nutzung der Geothermie in Entwicklungslédndern durch unter-
schiedliche MaBnahmen bei der konkreten StandorterschlieBung unterstlitzt. GEOTHERM Teil-
projekte konzentrierten sich hauptsachlich auf die Lander Ostafrikas. In dieser Region herrscht
teilweise eine starke Unterversorgung mit Elektrizitat. Gleichzeitig sind erhebliche geothermische
Hochenthalpie-Ressourcen vorhanden. Daher werden insbesondere Projekte zur geothermischen
Stromerzeugung durchgefihrt.

GEOTHERM - Geothermie in der Technischen Zusammenarbeit

Wesentliche Inhalte von GEOTHERM sind die geowissenschaftliche Ressourcenbewertung, die
Beratung in der technischen Umsetzung, geowissenschaftliche Standortuntersuchungen (Pre-
feasibility Study) und Fortbildungs- sowie AusbildungsmaBnahmen. Umweltvertraglichkeits-
prufungen, Wirtschaftlichkeitsanalysen und Finanzierungsberatung kdénnen von geeigneten
Partnern im Rahmen von GEOTHERM durchgefiihrt werden. Entscheidend fir die Auswahl eines
Projektvorschlags ist die Aussicht auf eine erfolgreiche Standortentwicklung.

Nachdem in der ersten Projektphase die geothermischen Standorte erkundet und bewertet
wurden, soll in der nachsten Phase die StandorterschlieBung durch Feasibility Studien mit Ex-
plorationsbohrungen und Tests fortgeflihrt werden. Die Schwierigkeit liegt dabei weniger in den
hohen Bohrkosten, sondern vielmehr in dem erheblichen Fiindigkeits- und ErschlieBungsrisiko.
Bei positiven Ergebnissen der Explorationsbohrungen und Tests geht die BGR davon aus, dass
Investoren fir Produktionsbohrungen und Kraftwerksbau gefunden werden, die die weitere
Standortentwicklung ibernehmen.

H
d
]
1

Produktionstest an einer Explorationsbohrung im Geothermiefeld Tendaho, Athiopien.

Energierohstoffe 2009



wird, hat nach dem kalifornischen Geothermalfeld The Geysers die hdchste installierte
Kraftwerksleistung. Daneben werden im Moment mit Los Azufres, Los Humeros und Las
Tres Virgenes drei weitere Geothermalfelder genutzt. 2005 betrug die installierte Leistung
953 MW, (Bertani 2005). In den nachsten Jahren ist in den Geothermalfeldern Acoculco,
Domo San Pedro und La Soledad ein weiterer Ausbau der geothermalen Ressourcen ge-
plant. Die Angaben fir die direkte Warmenutzung sind mit einer installierten Leistung von
164 MW, seit 1999 praktisch unverandert (Lund et al., 2005).

GUS 0,9%
Austral./Ozean, ' i GUS 2,1%
4,9% - —
Usa 28, 7%
‘Amerika USA 28,1%

Aslen 32,3%

36,8% Mexiko 10,7% : - Kanada 1,7%
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- ‘— El Salvador 1,7% 16,7% . L Mexiko 0,6%
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Afrika
Afrika 1,5% 1,5% 0,7%
Abbildung 7.10: Regionale Verteilung der weltweit installierten geothermischen Leistung zur Strom-
produktion (links) und zur Direktwarmenutzung (rechts) und jeweiliger Anteil der
Lander Amerikas 2005 (Bertani, 2005; Lund et al., 2005).

Kanada ist, obwohl es keine Hochtemperatur-Lagerstatten hat, der drittgroBte Nutzer von
Erdwarme in Amerika. Diese Nutzung beschrankt sich bislang auf die Direktwarmenutzung
flr die in Kanada etwa 36 000 dezentrale Heizungsanlagen mit Warmepumpen mit einer
installierten Leistung von 435 MW, in Betrieb sind (Lund et al., 2005). Daneben werden
Thermalwasser fir Badeanlagen und Wasser aus stillgelegten Bergwerken flir Heizzwecke
verwendet. Insgesamt betragt die installierte Leistung flr Direktwarmenutzung in Kanada
461 MW,,.

In Mittelamerika werden in mehreren Landern Hoch- und Niedrigtemperatur-Lagerstatten
entweder zur Verstromung oder flir Bader, Trocknungsanlagen und ahnliches genutzt. Viele
Lander in Mittelamerika, wie El Salvador, Guatemala und Honduras, planen den Ausbau
geothermischer Kraftwerke. Auf einigen ostkaribischen Inseln wie Nevis, St. Lucia oder
Dominica, wurden Explorationsprojekte zur Aufsuchung geothermischer Energie begonnen
(Gawell & Greenberg, 2007). Die gréBten Stromerzeuger aus Geothermie sind derzeit El
Salvador mit 151 MW, und Costa Rica mit 163 MW,. Geothermisch betriebene Generatoren
stehen auch in Nicaragua mit 77 MW,_, Guatemala mit 33,4 MW, und Guadeloupe mit 15 MW._.
Lagerstatten mit niedriger Temperatur werden in Honduras und auf den Karibischen Inseln
zum Baderbetrieb genutzt. In Nicaragua und Guatemala werden Trocknungsanlagen und
Fischzucht mit geothermischer Warme versorgt.

In Stidamerika gibt es Hochtemperatur-Ressourcen entlang des Vulkangurtels der Anden in
Venezuela, Kolumbien, Ecuador, Peru, Bolivien, Chile und Argentinien. Wegen des niedrigen
Energiebedarfs in diesen oft dinn besiedelten Gebieten wurden diese Ressourcen bisher
nicht genutzt. Brasilien ist mit 360,1 MW, installierter Leistung derzeit der gréBte Direktwar-
menutzer hauptsachlich fur den Baderbetrieb. Argentinien nutzt Erdwarme mit 149,9 MW,
Primarenergie ebenfalls zum Baderbetrieb sowie flir Raum- und Gewachshausheizung, zum
Schneeschmelzen und in der Fischzucht. Kolumbien nutzt mit 14,4 MW, warmes Wasser
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in 41 Badanlagen. Ebenso werden in Chile, Ecuador, Peru und Venezuela Badeanlagen mit
Thermalwasser betrieben, die zusammen nur wenige MW, Leistung erreichen.

Asien

Bedeutende hydrothermale Hochtemperatur-Vorkommen, die zum Teil seit etlichen Jahr-
zehnten fir die Stromproduktion genutzt werden, gibt es auf den Inseln Japans am Rand
der Eurasischen Platte. Eine der weltweit gréBten geothermischen Zonen ist auBerdem der
Geothermal-Gurtel des Himalaja mit groBen hydrothermalen Hochtemperatur-Vorkommen
in den Landern Indien, China und Thailand. GroBe HeiBwasservorkommen und Lagerstatten
mit niedriger Temperatur gibt es in den Sedimentbecken im Osten Chinas. China war bis vor
kurzer Zeit der weltweit groBte Direktnutzer geothermischer Warme, wurde aber mittlerweile
von Schweden in dieser Position abgeldst. Fir Asien ist China bis heute der bedeutendste
Direktwarmenutzer mit einer installierten Leistung 2005 von 3687 MW, (Abb. 7.11).
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Abbildung 7.11: Regionale Verteilung der weltweit installierten geothermischen Leistung zur Strom-
produktion (links) und zur Direktwarmenutzung (rechts) und jeweiliger Anteil der
Lander Asiens 2005 (Bertani, 2005; Lund et al., 2005).

Im Vergleich zu 2000 bedeutet dies eine Steigerung um gut 1400 MW,,. Insgesamt lag der
Verbrauch bei 45 373 TJ/a (Zheng et al., 2005). Die Warme wird fir Raum- und Gewéachs-
hausheizung, zum Baderbetrieb, flr industrielle Anlagen und die Fischzucht verwendet.
Die Verstromung geothermischer Energie in China hat sich seit 2000 mit einer installierten
Leistung von 29,2 MW, nicht verdndert. Bislang wird Geothermie zur Stromerzeugung in
China lediglich in Tibet und in Taiwan genutzt. Insgesamt ist die geothermische Strompro-
duktion, die Ende der achtziger Jahre einsetzte, bei den existierenden Ressourcen Chinas
noch unbedeutend. Allerdings bezieht die tibetische Hauptstadt Lhasa rund die Halfte ihres
Stroms aus einem geothermischen Kraftwerk mit einer Leistung von 24 MW..

Die Philippinen nehmen den Spitzenplatz bei der Verstromung geothermischer Energie in
Asien ein (Abb. 7.11). Sie lagen dabei 2005 mit einer installierten Leistung von 1930 MW,
sogar weltweit hinter den USA an zweiter Stelle. Im Jahr 2007 wurde die Leistung um wei-
tere 200 MW, erweitert. Die Philippinen streben an, in den nachsten zwei Dekaden gréBter
geothermischer Stromproduzent der Welt zu werden. Daneben versucht die Philippinische
Regierung, die direkte Warmenutzung von Thermalwasser auszubauen (Benito et al., 2005)
deren installierte Leistung 2005 bei 3.3 MW, lag (Lund et al., 2005).

Japan ist der drittgroBte Erdwarmenutzer in Asien. Stromerzeugung aus Geothermie wird
hier seit 1966 betrieben. Die derzeit in 19 Kraftwerken auf 17 geothermischen Feldern der
drei Hauptinseln installierte Leistung betragt 535 MW, und ist gegenlber 2000 praktisch
unverandert. In Japan hat die Nutzung der Thermalquellen in Badern eine jahrhundertlan-
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ge Tradition. Im Jahr 1998 waren 2839 Thermalquellen mit 5525 6ffentlichen Badern und
15 638 Hotels und Gastehausern als Nutzer von Thermalwasser registriert. Im letzten Be-
richt des World Geothermal Congress (2005) wurden die Thermalquellen nicht mitgezahlt,
so dass die alteren und aktuellen Zahlen nicht miteinander vergleichbar sind (Kawazoe &
Shirakura, 2005). Neben den Badern, wird Thermalwasser auch in der Landwirtschaft und
in der Fischzucht als Energiequelle verwendet.

Indonesien ist mit einer installierten Leistung von 797 MW, der zweitgréBte Stromproduzent
aus geothermischer Energie in Asien (Abb. 7.11). Obwohl Indonesien von vielen Autoren
als das Land mit dem hoéchsten geothermischen Potenzial weltweit angesehen wird, hat
sich die installierte Leistung seit 2002 nicht merklich verandert. Allerdings gibt es weit
fortgeschrittene Ausbaupldane und seit 2003 ein Geothermiegesetz. Auf Java bei Bandung
befindet sich das Geothermiekraftwerk Wayang Windu, das sich derzeit im Ausbau befindet.
Ein Block I mit installierter Leistung von 110 MW, wird von einem Block II mit ebenfalls
110 MW, erganzt, der kurz vor der Fertigstellung steht. Ein weiterer Block befindet sich in
der Planung. Wie auf den Philippinen, spielt in Indonesien die Primarenergienutzung mit
2,3 MW, nur eine nachgeordnete Rolle.

Weit hinter den vorgenannten Staaten rangieren einige kleinasiatische Lander, die Thermal-
wasser niedriger Temperatur nutzen. Dazu gehdren Jordanien mit 153,3 MW, , gefolgt von
Israel mit 63,3 MW, und Jemen mit 1 MW, . Die geothermische Energie wird hauptsachlich
in Badeanlagen und fir therapeutische Zwecke genutzt, in Israel auch in Gewachshausern
und zur Fischzucht.

In Indien wurde die geothermische Thermalwassernutzung gegenlber 2000 mit 80 MW,
auf 203 MW, im Jahr 2005 ausgebaut (Lund et al., 2005). Steigerungen der Thermalwas-
sernutzung werden auch aus Nepal von 1,1 auf 2,1 MW, und aus Korea berichtet.

Australien/Ozeanien

Sowohl bei der Verstromung als auch bei der Direktwdrmenutzung ist Neuseeland der
wichtigste Geothermie-Nutzer der Region Australien/Ozeanien (Abb. 7.12). Neuseeland
verflgt Uber bedeutende Hochtemperatur-Lagerstatten mit Temperaturen bis tiber 300 °C,
die bereits seit 1960 fir die Verstromung genutzt werden. Nach einer Stagnation Anfang der
neunziger Jahre stieg die jahrliche Verstromung seit 1995 kontinuierlich an. 2005 betrug die
installierte Leistung 435 MW,. Das stabile Wachstum der geothermischen Energienutzung
stlitzt sich in Neuseeland sowohl auf private Investitionen als auch auf staatliche Férderung.
Das Land ist auf gutem Wege, das gesamte vorhandene Verstromungspotenzial nutzbar zu
machen. Die Zahlen zur direkten Warmenutzung haben sich in den vergangenen zehn Jahren
dagegen kaum verandert. 2005 betrug die installierte Leistung 308,1 MW,, und es wurden
insgesamt 7086 TJ]/a genutzt. Nach wie vor ist der Anteil dezentraler Heizungsanlagen mit
22 MW, vergleichsweise gering. Der groBte Verbraucher ist die Papierindustrie, gefolgt von
Fischzuchtanlagen, Raum- und Gewachshausheizung, Trocknungs- und Badeanlagen.

Australien hat keine vulkanisch bedingten Hochtemperatur-Lagerstatten. Jedoch gibt es
ausgedehnte Warm- und HeiBwasseraquifere, deren Nutzung Australien zum zweitgréBten
Direktwarmenutzer der Region Australien/Ozeanien macht (Abb. 7.12). In der Kleinstadt
Birdsville wird Strom in einer kleinen ORC-Anlage mit 0,12 MW, Leistung vor allem fir
Kihlzwecke im Sommer erzeugt. Gespeist wird dieses Grundlastkraftwerk aus einer 1200 m
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tiefen Bohrung, mit der 98 °C heiBes Wasser gefdordert wird. Die Erklarung der australischen
Regierung, bis 2010 2 % des jahrlichen Strombedarfs aus erneuerbaren Energiequellen zu
decken, hat die HDR-Forschung stimuliert. Derzeit sind im Cooper-Becken fiinf HDR-Projekte
flir Geothermiekraftwerke geplant, von denen das erste 2010 in Produktion gehen soll. Als
Warmequelle dienen groBe Granitintrusionen in etwa 3,5 km Teufe. Die gemessenen Tem-
peraturen in 4000 m Tiefe liegen hier bei Gber 240 °C. Die 2005 installierte Leistung filr
direkte Warmenutzung betrug in Australien 109,5 MW,, bei einem Verbrauch von 2968 TJ.
Der Einsatz von Warmepumpen zur Klimatisierung und Heizung ist weit verbreitet, wahrend
in Badeanlagen nur etwa 8 MW,, installiert waren und 226 TJ/a verbraucht wurden.
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Afrika _ * JQzean. Neuseeland 4,9% 21% E— /Ozean,
1,5% = 5% Asien 1,5%
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Abbildung 7.12: Regionale Verteilung der weltweit installierten geothermischen Leistung zur Strom-
produktion (links) und zur Direktwarmenutzung (rechts) und jeweiliger Anteil der
Lander der Region Australien/Ozeanien 2005 (Bertani, 2005; Lund et al., 2005).

Papua-Neuguinea nutzt seit Langem direkte Warme in geringem Umfang von 0,1 MW, als
Touristenattraktion. Neuerdings wurde zudem die Stromversorgung in einer Goldmine von
Dieselgeneratoren auf Geothermienutzung umgestellt. Aus Minenentwasserungsbohrungen
wird hierfir in 1000 m Tiefe 250 °C heies Wasser gewonnen und genutzt. Seit 2007 betragt
die installierte elektrische Leistung dieses Kraftwerks 56 MW..
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8 Energierohstoffe in Deutschland

8.1 Erdol in Deutschland
8.1.1 Vorkommen und Produktionsgeschichte von Erdol

In Deutschland werden im internationalen MaBstab nur geringe Mengen an Erddl gefordert,
das meiste davon in den Bundesléandern Schleswig-Holstein und Niedersachsen. Im Wat-
tenmeer vor der Kiiste Schleswig-Holsteins liegt allerdings das auch im internationalen Ver-
gleich groBe Erddlfeld Mittelplate (Abb. 8.1). Es ist das groBte der insgesamt 44 produktiven
Erdolfelder in Deutschland und forderte 2007 aus Dogger-Sanden am Rande des Blisumer
Salzstockes rund 2,1 Mt Erdél. Insgesamt machte diese Férderung mehr als 60 % der ge-
samten deutschen Erddlproduktion in Hohe von 3,4 Mt aus. Ein GroBteil der verbleibenden
Jahresforderung entstammt einer dem Niedersachsischen Becken zugehdrigen Erddlprovinz
im westlichen Emsland, deren Férderanfange weit zuriickreichen. Beispielhaft sei hier die
groBe Antiklinal-Ollagerstétte Rilhle genannt, die seit 1949 aus dem Bentheimer Sandstein
der Unterkreide fordert. Typische Fallen sind Antiklinal-Strukturen, aber auch Faziesfallen
und Diskordanz-Lagerstatten (Abb. 8.1). Etwa ein Viertel der Erddlférderung aus deutschen
Lagerstatten stammte aus Sandsteinen der Unterkreide, der Férderanteil aus Sandsteinen
des Dogger liegt bei etwa zwei Dritteln. In Deutschland werden Leichtéle mit einer Dichte
zwischen 0,8 und 0,93 g/cm3 geférdert, die in der Mehrheit aus Muttergesteinen der un-
teren Kreide und des unteren Jura stammen. Weitere Erddlmuttergesteine sind aus den
Gesteinsformationen des Perm und Tertiar bekannt.

Aufgrund gestiegener Olpreise geraten auch bereits aufgelassene und seinerzeit wegen
mangelnder Wirtschaftlichkeit nicht weiter entwickelte Olfelder in Deutschland erneut in
den Fokus der Erddélindustrie. In der Regel sind in diesen Fallen allerdings noch erhebliche
Investitionen erforderlich, um das verbleibende Reservenpotenzial belastbar abschatzen
und gegebenenfalls entwickeln und férdern zu kénnen.

Die erste sichere Nachricht Uber die Entdeckung und Gewinnung von Erddl in Deutschland
stammt aus der Mitte des 15. Jahrhunderts. An der Erdoberfldche austretendes Ol wurde
damals in Oberbayern von Ménchen gewonnen und als Heilmittel verwendet (Boigk, 1981).
Auch in Niedersachsen, das mit zu den altesten Erdélgebieten in Europa gehort, beschrieb
G. AGRICOLA bereits 1546 die Nutzung von Erddl, das sich infolge natlirlicher Austritte in
Teerkuhlen an der Erdoberflache angesammelt hatte.

Die Bohrtatigkeit auf Erdél in Deutschland begann erst viel spater, ausgeldst durch einen
eher zufalligen Erddlfund (Hundus-Bohrung) im Jahr 1859 in Wietze. In der Folge entwi-
ckelte sich Wietze zum Zentrum der deutschen Erdélindustrie und bereits im frihen 20.
Jahrhundert wurden dort jahrlich bis zu 90 000 t Erddl geférdert. Bereits Mitte der 1960er
Jahre hatte die Erddlférderung in Deutschland mit rund 8 Mt ihr Maximum erreicht (Abb.
8.2). Bis 1999 ging sie danach kontinuierlich zurtck.

Erst mit dem Produktionsbeginn des Olfeldes Mittelplate Ende 1987 konnte die riicklaufige

Férderung infolge zunehmender Erschopfung der Altfelder allmahlich ausgeglichen wer-
den.
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Abbildung 8.1: Prospektive Gebiete, Erdédlfelder und charakteristische Erddlstrukturen in
Deutschland.
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Mit der fortschreitenden Entwicklung von Mittelplate nahm die Gesamtférderung ab dem
Jahr 2000 sogar wieder zu (Abb. 8.2). Die Férderung von Erddl ist auch abhangig von den
jeweils herrschenden wirtschaftlichen Rahmenbedingungen. So flihrten die bis 1963 exis-
tierenden Schutzzoélle, die auf importiertes Erdél erhoben wurden, dazu, dass auch marginal
wirtschaftliche Felder weiter betrieben wurden. Mit dem Fall dieser Subventionen 1963 wur-
den weniger ergiebige Felder geschlossen. Andererseits fiihrten steigende Olpreise infolge
der Olkrise 1973 zu verstarkter Exploration und der Reaktivierung von Feldern. Der Verfall
der Olpreise 1985/1986 wiederum leitete einen Konsolidierungsprozess der wirtschaftlichen
Optimierung der Felder ein.
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Abbildung 8.2: Erdélférderung in Deutschland seit 1945.

Bis Ende 2007 sind in Deutschland rund 283 Mt Erddl gewonnen worden. Dies entspricht
einem Ausbeutegrad von 32 % der geschatzten urspringlichen Gesamtmenge in allen La-
gerstatten.

8.1.2 Erdolproduktion und -verbrauch 2007

In Deutschland wurden 2007 rund 3,4 Mt Erddl einschlieBlich knapp 2 % Kondensat gefor-
dert. Damit ist die Produktion im Vergleich zu 2006 um rund 100 000 Tonnen oder 2,8 %
zurickgegangen, liegt aber in derselben GréBenordnung wie im Jahr 2001 (Abb. 8.2). Auf
der Grundlage der betrieblichen Férderleistung hat die in Hamburg ansassige RWE Dea AG
auch 2007 den GroBteil der deutschen Erddlforderung erbracht. Das Mittelplate-Konsortium
mit der RWE Dea AG als Betriebsfihrer und der Wintershall AG als Konsortialpartner, forderte
2007 aus Mittelplate rund 62 % der deutschen Gesamtproduktion. Weitere Férderbetriebe
im Jahr 2007 waren die ExxonMobil Production Deutschland GmbH (EMPG) mit einem Anteil
von 18,5 % an der heimischen Férderung, gefolgt von der Gaz de France - PEG (10 %), der
Wintershall Holding AG (8 %) und der EEG — Erdgas Erddl GmbH (0,7 %). Die Spannbreite
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der Forderkosten ohne Abschreibungen bewegt sich in Deutschland in der GréBenordnung
von 20 bis 190 €/t Erdol.

Nach vorlaufigen Angaben der Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen betrug der Mineralél-
verbrauch Deutschlands im Jahr 2007 rund 109 Mt (AGEB, 2008). Im Vergleich zum Vorjahr
war er somit um gut 9 % niedriger. Temperatur- und lagerbestandsbereinigt diirften es nach
Angaben der AGEB knapp 5 % weniger gewesen sein. Unabhangig davon handelt es sich um
den bisher geringsten Olverbrauch im vereinten Deutschland. Bei leicht niedrigerer Inland-
produktion und einem deutlich gesunkenen Mineralélaufkommen gegeniiber 2006 deckte
die heimische Erddlproduktion im Berichtsjahr gut 3 % des gesamten Mineraldlverbrauches
Deutschlands. Die Felder in den Bundeslandern Schleswig-Holstein und Niedersachsen er-
brachten 2007 zusammen 96 % der Gesamtproduktion in Deutschland (LBEG, 2008).

8.1.3 Reserven und Ressourcen von Erdol

Die geschatzten sicheren und wahrscheinlichen Erdélreserven in Deutschland lagen am 1.
Januar 2008 mit rund 37 Mt um 4 Mt oder knapp 10 % unter denen des Vorjahres und sind
damit weiterhin rtcklaufig (Abb. 8.3). Nach Berlicksichtigung der Férderung im Berichtsjahr
2007 in H6he von 3,4 Mt ergibt sich dariber hinaus eine Abnahme der Reserven von rd.
0,6 Mt gegenliber 2006. Dies beruht auf der Neubewertung von Lagerstatten und weiteren
Korrekturen, die letztlich zu einer Anpassung und zu einer Reduzierung der verbleibenden
Reserven gefuhrt haben. Die Reservenzugewinne infolge von Laufzeitverlangerungen einiger
Felder konnten dies nur in geringem Umfang ausgleichen. Der groBte Anteil an verbliebenen
Erdélreserven liegt in den Landern Schleswig-Holstein (63 %) und Niedersachsen (34 %).
Ohne Neufunde bzw. Zuwachs von Reserven waren die Kohlenwasserstoffvorrate in Deutsch-
land in absehbarer Zeit erschépft. Obwohl Deutschland eine reife Kohlenwasserstoffprovinz
darstellt, gibt es noch unentdeckte und nicht entwickelte Ressourcen. So wurden bereits
1941 im Bereich der Stadt Nordhorn auf einer seismisch nachgewiesenen Struktur zahflussi-
ge Spuren von Restdl angetroffen. Trager ist der Bentheimer Sandstein. Bei dem Ol handelt
es sich um vermutlich biodegradiertes Restdl. Grobe Abschatzungen des hier insgesamt
vorhandenen Erdéls in m3 weisen zweistellige Millionenzahlen aus.

Beim konventionellen Erdél wird ein zusatzliches Ressourcenpotenzial von insgesamt rund
40 Mt Erddl (pers. Komm. Wirtschaftsverband Erddl- und Erdgasgewinnung e.V.) in Deutsch-
land vermutet. Dies ist in einer vergleichbaren GréBenordnung wie die gegenwartig ge-
schatzten sicheren und wahrscheinlichen Erdélreserven. Der Entdlungsgrad von Lagerstatten
betragt im Weltdurchschnitt etwa 35 % (Infobox 2). Flr alle deutschen Erdélfelder wird
dieser Wert zur Zeit auf etwa 36 % geschatzt. Demnach wirden 559 Mt Restdl in den La-
gerstatten verbleiben. Ein zusatzliches Potenzial liegt also auch in der Erhéhung des Aus-
beutefaktors bei Erddl durch verbesserte Verfahren und Techniken. Eine um 1 % erhdhte
Ausbeute entsprache einem Reservenpotenzial von etwa 9 Mt und somit der 2,6-fachen
Menge der Férderung in Deutschland 2007.
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Abbildung 8.3: Entwicklung der Erddlreserven in Deutschland.

8.1.4 Versorgung Deutschlands mit Erdol

Wie die meisten Industriestaaten ist auch Deutschland in hohem MaBe von Erddlimporten
abhangig. Erdol ist in Deutschland der wichtigste Primarenergietrager. Der Anteil des Erdéls
am Primdrenergieverbrauch (PEV) lag in den letzten finf Jahren bei etwa 35 %. Seit Anfang
der 1960er Jahre bis zum Beginn der ersten Erdélkrise im Jahr 1973 war ein kontinuierlicher
Anstieg des Rohdlbedarfes auf etwa 130 Mt zu verzeichnen. Dieses Niveau wurde mit einem
zwischenzeitlichen Rickgang auf 110 Mt von 1975 bis Anfang der 1980er Jahre gehalten
und sank anschlieBend in Folge der zweiten Erddlkrise Ende der 1970er Jahre auf etwa
90 Mt. Seit 1990 steigt der Rohdlbedarf auf etwa 100 bis 110 Mt an. Im Jahr 2007 betrug
der Rohdlbedarf Deutschlands rund 109 Mt, davon mussten 105,5 Mt importiert werden.

Bei den Bezugsquellen setzte im Laufe der Zeit ein Wandel ein (Abb. 8.4). Wichtigster Rohol-
lieferant im Jahr 2007 war die GUS mit 42 %, wobei Russland hier mit 32 % den Lowenan-
teil beisteuerte. Dahinter folgen die Nordseeanrainerstaaten Norwegen und GroBbritannien
mit einem Anteil von 29 %. Der Anteil Afrikas, das um 1970 (damals Uberwiegend Libyen)
dominierte, betragt heute gut 17 %. Stark zuriickgegangen ist der Anteil des Nahen Ostens
von einst Uber 50 % in den 1950er Jahren auf nunmehr etwa 6 %. Der OPEC-Anteil an den
Rohdlimporten geht seit 1976, als der Anteil rund 80 % erreichte, kontinuierlich zurtick und
lag im Jahr 2007 bei 19,4 % (Tab. A 8-1). Die kiinftige Entwicklung der wichtigsten Liefer-
lander flr Erddl in Deutschland wird in Abschnitt 9 diskutiert.

Um gegen Versorgungskrisen bzw. -engpasse besser gewappnet zu sein, wird in Deutschland
Erdol gespeichert und auch untertagig in Salzkavernen gelagert. Aufgrund der im Norden
Deutschlands konzentrierten machtigen Salinare liegen die meisten Kavernenspeicher in
diesem Gebiet. Mit 6,5 Mio. m3 Rohdl lagern die gréBten Erddlvorrate untertage im Raum
Wilhelmshaven.
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Abbildung 8.4: Rohdlversorgung Deutschlands von 1950 bis 2007 und Anteil des Mineraldls am
PEV.

8.1.5 Nicht-konventionelles Erdol

Verlassliche Angaben (iber Verbreitung und Ressourcen von Olsandvorkommen (Abschnitt
3.3.1) in Deutschland liegen nicht vor. Teerausbisse bei Wietze wurden bereits 1652 urkund-
lich erwahnt. Aus den durch Salztektonik steil gestellten Speichergesteinen der Unterkreide
(Wealden) wurde der Asphalt bergménnisch im Untertagebau gewonnen. Diese Olsande
gehen mit zunehmender Teufe in Leichtdl Gber. Uber zwei Schichte und 81 km Strecken in
180 bis 340 m Teufe wurde hier zwischen 1920 und 1963 Ol geférdert. Zunachst wurde nur
das Sickerdl in den Strecken gewonnen. Nach 1930 wurde der Olsand selber abgebaut und
Uber Tage mit HeiBdampf gewaschen. Insgesamt konnten so in Wietze knapp 1 Mt Erddl
aus den Olsanden gewonnen werden.

Um 1730 herum wurde bei Hannover asphalthaltiges Gestein entdeckt, blieb aber zunachst
ungenutzt. Erst 1842 begann der Abbau des Asphaltgesteins und H. D. Hennings griindete
1843 in Limmer die erste Asphaltfabrik Deutschlands. Der Asphaltabbau erlebte seine BIli-
tezeit im 19. Jahrhundert. Bekannt sind die Vorkommen Ehingen (Baden-Wiurttemberg),
Eschershausen-Holzen am Ith und Wietze nérdlich von Hannover. Seit Anfang des letzten
Jahrhunderts wird im niedersachsischen Holzen Asphalt in impragnierten Kalksteinen des
Oberen Jura abgebaut. Die Gewinnung erfolgt hier im einzigen Naturasphalt-Untertagebau
Europas nachfrageorientiert sporadisch, vorwiegend zur Herstellung von Bodenbelagen.

Olschiefervorkommen (Abschnitt 3.3.3) beschrénken sich in Deutschland hauptséchlich
auf die Schichten des Jura (Lias epsilon) des Norddeutschen Beckens und auf den Schwa-
bisch-Frankischen Juratrog in Stddeutschland. Aus der Grube Messel in Stidhessen, die
wegen ihres reichhaltigen Fossilieninhaltes weltweit bekannt und 1995 zum Weltnaturerbe
ernannt wurde, sind von 1886 bis 1971 Olschiefer aus eozénen Schichten gewonnen worden
(Einecke, 1995). Insgesamt wurden dabei rund 1 Mt Schwelél aus mehr als 20 Mt Olschiefer
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extrahiert, neben etwa 350 000 t Farbkoks, 93 000 t Ammoniumsulfat und 60 000 t Paraffin.
Im slidéstlichen Niedersachsen treten Olschiefer oberflaichennah und in gréBerer Verbreitung
im Bereich Schandelah-Flechtorf und Hondelage-Wendhausen mit Vorraten von zusammen
2 bis 2,5 Gt auf. Die theoretisch gewinnbare Olmenge wird auf 150 bis 180 Mt geschatzt,
ein Mehrfaches der in Niedersachsen noch gewinnbaren, nachgewiesenen Erddlreserven.

Bisher blieb der Abbau von Olschiefer in Niedersachsen auf kleine Bereiche der Lagerstatte
Schandelah-Flechtorf wahrend der Weltkriege beschrankt. In Baden-Wirttemberg dient
er auch heute zur Herstellung von Olschiefer-Zement. Die wirtschaftliche Verwertung der
Olschiefer ist im Wesentlichen von der Entwicklung der Energiepreise abhdngig. Durch kon-
kurrierende Nutzungsanspriche gehen potenzielle Abbauflachen zunehmend verloren.

8.2 Erdgas in Deutschland
8.2.1 Vorkommen und Produktionsgeschichte von Erdgas

In Deutschland werden im internationalen MaBstab zwar nur vergleichsweise geringe Men-
gen an Erdgas gefdrdert, allerdings deckte die heimische Férderung 2007 rund 17 % des
Inlandsverbrauches. Die groBten Erdgasvorkommen und die starkste Produktion liegen in
Norddeutschland. Allein auf Niedersachsen entfielen 2007 etwa 93 % der deutschen Erd-
gasproduktion.

Der Uberwiegende Teil des Erdgases in deutschen Lagerstatten wurde in den Kohlen des
Oberkarbon gebildet. Als Speicherhorizonte dominieren Karbon, Rotliegend und Zechstein.
Das groBte Feld ist der heute nahezu erschopfte Feldeskomplex Salzwedel in Sachsen-
Anhalt. Aus dem Rotliegend dieser Lagerstatte sind bis Ende 2007 mehr als ein Finftel der
Kumulativproduktion von ganz Deutschland geférdert worden. Das Feld mit der héchsten
Férderrate im Jahr 2007 war Rotenburg-Taaken in Niedersachsen, das rund 2,3 Mrd. m3 Gas
aus Sandsteinen des Rotliegend produzierte.

In Niedersachsen wird neben StiBgas auch Sauergas (Abschnitt 4.1) geférdert (Porth et al.,
1997). Unterschiedliche Gaszusammensetzungen des geférderten Erdgases bedingen auch
Schwankungen des natirlichen Brennwertes, der in Deutschland von Lagerstatte zu Lager-
statte unterschiedlich sein kann und zwischen 2 und 12 kWh/m3 schwankt. In der deutschen
Férderindustrie werden Erdgasmengen sowohl lagerstattentechnisch als Rohgasmengen als
auch gaswirtschaftlich als Reingasmengen angegeben. Die Rohgasmenge entspricht dem
aus der Lagerstatte entnommenen Volumen mit natirlichem Brennwert. Die Reingasmenge
ist eine kaufmannisch GréBe, da Erdgas nicht nach seinem Volumen sondern nach seinem
Energieinhalt gehandelt wird. Die Angaben zum Reingas beziehen sich deshalb einheitlich
auf einen Brennwert von 9,7692 kWh/m3, der in der Férderindustrie auch als Groningen-
Brennwert bezeichnet wird und eine grundsatzliche RechengréBe in der Gaswirtschaft dar-
stellt. In anderen Statistiken ist auch ein Bezugswert von 11,5 kWh/m3 gebrauchlich, der
sich auf die durchschnittliche Qualitat von Nordseegas bezieht.

Der erste Gasfund stammt aus dem Jahr 1910. Damals war eine Wasserbohrung der Ham-
burger Gaswerke in einem tertidaren Sandstein in einer Teufe von 240 m unvorhergesehen
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Abbildung 8.5: Prospektive Gebiete, Erdgasfelder und charakteristische Erdgasstrukturen.
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auf ein Gasvorkommen gestoBen. Im Vergleich zum Erddl setzte die gezielte Suche nach
Erdgas in Deutschland allerdings erst spat in den 1950er Jahren ein.

Die Férderung von Erdgas im gréBeren MaBstab begann in den 1960er Jahren (Abb. 8.6),
bedingt durch die ErschlieBung der Buntsandstein- und Zechstein-Lagerstatten in Nieder-
sachsen. Nach dem spektakularen Fund des groBen Rotliegend-Gasfeldes Groningen im
Jahr 1959 in den Niederlanden entwickelte sich dieser Horizont zu einem wichtigen Explo-
rationsziel auch im Norddeutschen Becken. Dies fihrte ab Mitte der 1960er Jahre zur Ent-
wicklung einer Reihe von weiteren Rotliegend-Feldern. Der letzte gréBere Gasfund datiert
mit der Entdeckung des Erdgasfeldes Vélkersen in das Jahr 1991. Im Siden Deutschlands,
im Molassebecken, wurde Erdgas in wirtschaftlichen Mengen zuletzt 1982 im Gasfeld Irlach
in tertiaren Sandsteinen gefunden.
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Abbildung 8.6: Erdgasforderung (Rohgas) in Deutschland seit 1945.

Ende der 1970er Jahre betrug die jahrliche Férderung in Westdeutschland rund 20 Mrd. m3.
Bedingt durch die Wiedervereinigung flossen ab 1990 die Férderdaten der ostdeutschen
Felder mit in die Produktionsstatistik ein. Zu diesem Zeitpunkt stieg die Férderung auf
deutlich Gber 20 Mrd. m3/a an. In den letzten Jahren ging die Erdgasférderung aufgrund
zunehmender Erschépfung von Lagerstatten zurlick und lag 2007 bei 18 Mrd. m3 (Abb.
8.6). Das im September 2000 in Betrieb genommene einzige deutsche offshore-Erdgasfeld
Nordsee A6/B4 forderte 2007 rund 667 Mio. m3 hochkalorisches Erdgas.

Kumulativ sind bis Ende 2007 in Deutschland rund 929 Mrd. m3 Erdgas gewonnen worden.

EinschlieBlich der noch férderbaren Reserven entspricht dies einem Ausbeutegrad von knapp
80 % der geschatzten urspringlichen Gesamtmenge in den Lagerstatten.
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8.2.2 Erdgasproduktion und -verbrauch 2007

Gegenliber 2006 ging die Reingasférderung in Deutschland deutlich um etwa 1,5 Mrd. m3
auf 16,9 Mrd. m?3 zurlck. Dies entspricht einer Abnahme von gut 8 %. Der erneute Riickgang
der Produktion ist zum einen eine Folge des milden Winters und der damit sinkenden Erd-
gasnachfrage. Andererseits macht sich hier die zunehmende Erschépfung von Lagerstatten
und damit der naturliche Férderabfall bemerkbar.

Die ExxonMobil Production Deutschland GmbH (EMPG) ist mit rund 73 % der gesamten
deutschen Foérderung der gréBte Erdgasforderer in Deutschland. Weitere Forderbetriebe im
Jahr 2007 waren die RWE Dea AG mit einem Anteil von 15,4 % an der heimischen Fdérderung,
gefolgt von der Wintershall Holding AG (6,4 %), der Gaz de France - PEG (4 %) und der
EEG - Erdgas Erd6él GmbH (1,3 %). Die Spannbreite der Férderkosten ohne Abschreibungen
bewegt sich in Deutschland zwischen 20 und 110 €/1000 m3 Rohgas.

Nach vorlaufigen Angaben der AGEB (2008) errechnet sich fiar 2007 ein um 5,5 % auf
98 Mrd. m3 gesunkener Erdgasverbrauch. Bei deutlich geringerer heimischer Produktion
und einem ebenfalls gesunkenen Erdgasverbrauch hat die inlandische Erdgasférderung den
Verbrauch damit zu etwa 17 % gedeckt.

8.2.3 Reserven und Ressourcen von Erdgas

Mit Stichtag 1. Januar 2008 betrugen die geschatzten sicheren und wahrscheinlichen Erdgas-
reserven (Rohgas) in Deutschland noch rund 218 Mrd. m3 (2001: 343 Mrd. m3) und waren
so mit 14,3 Mrd. m3 um gut 6 % niedriger als im Vorjahr (Abb. 8.7). Unter Berlicksichtigung
der Rohgas-Jahresproduktion in Hohe von 18 Mrd. m3 ergibt sich flir das Berichtsjahr 2007
insgesamt eine Zunahme der initialen sicheren und wahrscheinlichen Reserven. Ein Teil
der Férderung konnte also durch Reservenzugewinne ausgeglichen werden. Diese gehen
Uberwiegend auf Neubewertungen und entsprechende Bohrergebnisse in Niedersachsen
zurick. In Niedersachsen liegen 98 % der gesamten Rohgasreserven Deutschlands. Ohne
Neufunde und Zuwachs von Reserven sind die Erdgasvorrate in Deutschland in absehba-
rer Zeit erschopft. Obwohl Deutschland eine reife Kohlenwasserstoffprovinz darstellt, gibt
es noch unentdeckte und nicht entwickelte Ressourcen, unter anderem Erdgas in extrem
dichten Sandsteinreservoiren (Abschnitt 4.3.1). Ressourcen an Erdgas in dichten Gesteinen
werden flr das Norddeutsche Becken auf 100 bis 150 Mrd. m3 geschatzt.
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Abbildung 8.7: Entwicklung der Erdgasreserven (Rohgas) Deutschlands.

8.2.4 Versorgung Deutschlands mit Erdgas

Erdgas ist der zweitwichtigste Energietréager beim PEV Deutschlands. Der Anteil des Erdgases
am deutschen PEV lag in den letzten finf Jahren bei 22 % (Abb. 8.8). Bis 1996 nahm der
Erdgasanteil am PEV kontinuierlich zu. Danach lag der Anteil durchschnittlich bei 23 %. Seit
Jahren missen mehr als 80 % des deutschen Erdgasbedarfs importiert werden. Durch die
Notwendigkeit des Pipeline-Transportes und lange Vertragslaufzeiten tber Gaslieferungen
besteht im Moment eine enge Bindung Deutschlands an wenige Lieferlander. Fiir Deutschland
sind dies vor allem Russland, gefolgt von Norwegen, den Niederlanden und in geringerem
Umfang Danemark und GroBbritannien (Tab. A 8-2). Die kinftige Entwicklung der wichtigsten
Lieferlander flir Erdgas in Deutschland wird in Abschnitt 9 diskutiert.

Deutschland verfligt Gber kein eigenes LNG-Anlandeterminal (Abschnitt 4.2.6), jedoch be-
steht die Mdéglichkeit, LNG Uber das belgische Briigge zu beziehen. Von Seiten des Ener-
giekonzerns E.ON gab es immer wieder konkretere Uberlegungen, ein LNG-Terminal in
Wilhelmshaven zu errichten. Stattdessen beteiligt sich E.ON jetzt an dem im Bau befindli-
chen LNG-Terminal GATE im niederlandischen Rotterdam. Damit erscheint der Neubau eines
LNG-Terminals in Wilhelmshaven zumindest durch diesen Energiekonzern in nachster Zeit
eher unwahrscheinlich. Auch das Unternehmen RWE hat Plane fir eine Anlandemdglichkeit
fir LNG an der deutschen Nordseekiiste und hat dazu Gesprache mit der Bundesregierung
und der Landesregierung von Niedersachsen aufgenommen (EID, 2009).

Die Erdgasversorgung der Bundesrepublik Deutschland wird u.a. durch Untertage-Erd-
gasspeicher gewahrleistet. Diese Speicher stellen den Ausgleich zwischen tages- und jah-
reszeitlich schwankendem Verbrauch und dem Angebot aus heimischer Férderung und
Importen dar. Deutschland ist nach den USA, Russland und der Ukraine die viertgroBte
Erdgasspeichernation der Welt. Erdgas wird dabei sowohl in Porenspeichern, die lUberwie-
gend ehemalige Erdgas- und Erddllagerstatten sowie Aquiferspeicher umfassen, als auch in
Salzkavernen zwischengelagert. Angesichts zunehmender Gasnutzung, denkbarer Terror-
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angriffe auf Gasnetze, der Zunahme der Bedeutung von Energierohstoffen als Machtfaktor
und der Leitungsgebundenheit von Erdgas kdnnte eine rein strategische Gasreserve im Falle
einer Force Majeure, wie beim Erdél seit der Olkrise 1973, eine zusétzliche Absicherung
darstellen. Eine nationale Gasreserve wirde allerdings kein kommerzieller Speicher sein,
sondern ware strikt vom Speichermarkt getrennt.

Mrd. m3/a %
150 25

Erdgasanteil am PEV

120 20
Sonstige Importe
90 15
60 10
30 5
Eigenforderung (Gesamtdeutschland)
0 0

Abbildung 8.8: Erdgasversorgung Gesamtdeutschlands von 1960 bis 2007 und Anteil von Erd-
gas am PEV.

8.2.5 Nicht-konventionelles Erdgas

Im Norddeutschen Becken sind Vorkommen von nicht-konventionellem Erdgas (Abschnitt
4.3.1) bekannt. Diese umfassen vor allem Erdgas, das in tiefen und extrem dichten Reser-
voirgesteinen lagert und als Tight Gas bezeichnet wird. Im Gegensatz zum internationalen
Sprachgebrauch (Abschnitt 4.3.1) wird in Deutschland Erdgas, das noch im Muttergestein
gespeichert ist, nicht unter dem Oberbegriff Tight Gas subsumiert, sondern separat als
Shale Gas geflhrt.

Aufgrund der zunehmenden Erschdpfung konventioneller Quellen und gestiegener Erdgas-
preise ist ein weiter wachsendes Interesse an nicht-konventionellem Erdgas in Deutschland
zu verzeichnen. Konzessionen flr die gezielte Gewinnung von Shale Gas sind bislang aber
nur in den Nachbarlandern Polen, den Niederlanden und Schweden vergeben worden. Tight-
Gas-Lagerstatten sind in Norddeutschland dagegen bereits erfolgreich erschlossen worden.
Die ErschlieBung solcher Ressourcen durch Bohrungen ist allerdings nur mit modernster
Technologie mdglich, die mit entsprechend hohen Kosten verbunden ist. Zusatzlich erschwe-
ren hoher Lagerstattendruck (60 MPa) und hohe Temperaturen (150° C) die ErschlieBung
dieser Erdgaslagerstatten, die oft in sehr groBer Tiefe (5 km) liegen. Darltber hinaus be-
stehen auch wirtschaftliche Risiken hinsichtlich der erzielbaren langfristigen Foérderraten
bzw. Fordermengen. Ressourcenabschatzungen fir Tight Gas weisen flr das Norddeutsche
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Becken betrachtliche Mengen in der GréBenordnung von 100 bis 150 Mrd. m3 an gewinn-
barem Erdgas aus. Hauptspeicherhorizonte sind das Rotliegend und das Karbon.

Ausgehend vom momentanen Wissensstand ist das Potenzial von Erdgas in dichten Gestei-
nen fur die Versorgung Deutschlands mit Erdgas aber eher als gering einzustufen. Jedoch
sind auch geringe Zuwachse einer Eigenférderung langerfristig positiv zu bewerten. Ent-
scheidend flr die mittelfristige Nutzung dieser nicht-konventionellen Lagerstatten ist auf-
grund des hohen Investitionsbedarfs vorrangig die Entwicklung der Erdgaspreise. Daneben
ist die Verfligbarkeit von Bohranlagen ein limitierender Faktor, da auch fiir die ErschlieBung
von Shale-Gas-Lagerstatten eine hohe Anzahl von meist horizontal abgelenkten Bohrungen
notwendig ist. Ein Forschungsprogramm der deutschen Erdgas-Férderunternehmen beschaf-
tigt sich seit 2001 mit der Optimierung von Frac-Vorhaben und anderen MaBnahmen der
Produktionssteigerung aus dichten Lagerstatten (DGMK, 2009).

Methangas kommt weltweit in vielen Bergwerken als Grubengas vor. Insbesondere in
Kohlegruben leben die Bergleute auch heute noch mit der Gefahr von sogenannten Schlag-
wetterexplosionen, bei denen sich Methan bei einem bestimmten Mischungsverhaltnis ent-
ziinden kann. Inzwischen ist Grubengas aber nicht nur als Gefahr bekannt, sondern wird als
Sonderform von Kohleflézgas (Abschnitt 4.3.2) auch als Energierohstoff genutzt. Fir eine
Grubengasnutzung kommen sowohl im aktiven Abbau befindliche Kohlelagerstatten als auch
stillgelegte Bergwerke in Frage. Die USA und viele europdische Lander, wie Deutschland,
GroBbritannien, Polen und die Tschechische Republik nutzen diese Energieressource. Haufig
entstehen an den Standorten der Bergwerke, wie beispielsweise im Ruhrgebiet, regional
bedeutsame Kleinkraftwerke, die zur Stromerzeugung aber auch zur Kraft-Warme-Kopplung
eingesetzt werden. In Deutschland wird Grubengas insbesondere in den Kohlerevieren in
Nordrhein-Westfalen und im Saarland genutzt. Seit Einfihrung des Erneuerbare-Energien-
Gesetzes im April 2000 hat die Nutzung mit Blockheizkraftwerken (BHKW) eine rasante
Entwicklung genommen. So wurden 2007 in 175 BHKW insgesamt gut 1600 GWh/a Strom
erzeugt (Abb. 8.9). Die bisherigen Untersuchungen zur Fl6zgasférderung (Abschnitt 4.2.2)
in Deutschland lieBen aufgrund der komplizierten geologischen Verhaltnisse keine wirt-
schaftliche Férderung erwarten.

Die BGR hat verschiedene Schachtanlagen im Ruhrgebiet auf den Ursprung des dort auftre-
tenden Grubengases hin untersucht. Dabei wurde als Quelle des Gases nicht nur die Kohle,
sondern auch das zum Grubenausbau genutzte Grubenholz ermittelt. Ein relevanter Anteil
des Grubengases wurde danach rezent durch mikrobielle Zersetzung von Ausbaumaterial
in den Kohleschachten gebildet (Thielemann et al., 2004).
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Abbildung 8.9: Entwicklung der Grubengasnutzung in Deutschland von 2001 bis 2007 (BHKW =
Blockheizkraftwerk).

8.3 Kohle in Deutschland
8.3.1 Vorkommen und Produktionsgeschichte von Kohle

Deutschland verfligt Uber groBe Steinkohle- und Braunkohlevorkommen. Bei der in Deutsch-
land allgemein als Steinkohle bezeichneten Kohle handelt es sich entsprechend Abschnitt
2.3.3 um Hartkohlen. Die derzeit in Deutschland im Abbau befindliche Braunkohle wird
entsprechend als Weichbraunkohle bezeichnet. Die bedeutendsten Hartkohle flihrenden
Schichtenfolgen sind oberkarbonischen Alters und gehéren zur stratigraphischen Stufe des
Westfal. Weichbraunkohle filhrende Schichten in Deutschland sind jinger und entstammen
meist Gesteinsschichten des Miozan. Derzeit existieren bei Hartkohle drei im Abbau befind-
liche Bergbaureviere in Deutschland (Abb. 8.10). Das Ruhr- und das Ibbenblirener Revier
gehoéren zum Ruhrbecken inklusive Minsterland.

Die kohlefiihrenden oberkarbonischen Schichten (Namur C bis Westfal D) des Ruhrbeckens
erreichen Machtigkeiten von bis zu 4200 m und enthalten bis zu 300 Kohlefléze, von denen
rund 160 Fl6ze eine Machtigkeit von mehr als 0,3 m aufweisen. Die maximale kumulative
Kohlemachtigkeit aller auftretenden Kohlefléze im Ruhrbecken betragt etwa 135 m ent-
sprechend einer Kohleflihrung der gesamten Schichtenfolge zwischen 2 und 10 %. Das
dritte aktive Revier in Deutschland ist das Saarrevier (Abb. 8.10), in dem eine etwa 3000 m
machtige kohleflihrende Schichtenfolge des Westfal ansteht. Die maximale kumulative Koh-
lemachtigkeit der bis zu 400 auftretenden FlI6ze kann hier 210 m erreichen; etwa 150 Fl6ze
besitzen eine Fl6zmachtigkeit von mehr als 0,3 m. Das bereits 1997 stillgelegte Revier
im rund 750 km? groBen Aachen-Erkelenzer-Becken beherbergt rund 125 Fl6ze mit einer
Machtigkeit von mehr als 0,3 m. Die durchschnittliche Kohlefihrung belauft sich hier auf
4 % (Dehmer, 2004; Drozdzewski, 1993; Flichtbauer, 1993; Juch et al., 1994).

Das aktuell bedeutendste Weichbraunkohle fordernde Revier, das Rheinische Revier, befindet

sich westlich von Kéln (Abb. 8.10) und enthalt in der 600 m machtigen miozanen Abfolge
drei wichtige kohleflihrende Schichten. Die machtigste und produktivste Schicht, das soge-
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nannte Hauptfl6z in der Ville Formation, besitzt eine maximale Weichbraunkohlemachtigkeit
von rund 100 m. Die miozanen bis eozéanen Abfolgen im Helmstedter und Mitteldeutschen
Revier mit bis zu acht bauwtrdigen Flézen lagern in dem Gebiet zwischen Braunschweig
und Leipzig (Abb. 8.10). Die momentan abgebauten Fl6zmachtigkeiten variieren zwischen
10 und 30 m. Das Lausitzer Revier beherbergt vier flozfiihrende Horizonte, von denen sich
derzeit nur der zweite Lausitzer FI6zhorizont mit einer Machtigkeit von 5 bis 14 m im Abbau
befindet. Dieses Fl6z erstreckt sich Uber ein Gebiet von bis zu 4000 km? (Debriv, 2000,
2007; Luzin et al., 1984; Patz et al., 1989; Vulpius, 1993).
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Abbildung 8.10:
mann, 2005).

Kohlevorkommen und Abbaugebiete in Deutschland (verandert nach Thiele-
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Bei den in Deutschland auftretenden karbonischen Hartkohlen handelt es sich um soge-
nannte Humuskohlen, die vorrangig aus Landpflanzen in kiistennahen Meeressimpfen ent-
standen sind. Anthrazit, als thermisch stark Uberpragte Kohle, kommt in den Ibbenbirener
und Erkelenzer Revieren vor, macht aber nur einen geringen Anteil an den deutschen Koh-
leressourcen aus. Das Saarbecken gehdért zu den limnischen Kohlebecken, die zu Zeiten der
Kohleablagerung mit StiBwasser gefiillt waren. Die Mehrheit der tertiaren Weichbraunkohlen
Deutschlands wurde unter paralischen Bedingungen gebildet. Hohe Schwefelgehalte von bis
zu 3 % (Tab. 8.1) treten vor allem im Helmstedter und Mitteldeutschen Revier auf (BGR,
2008; Dehmer, 2004; Juch et al., 1994; Pohl, 1992).

Tabelle 8.1: Kohlequalitaten in verschiedenen Revieren Deutschlands (BGR, 2008).

Fliichtige Schwefel-

Energieinhalt Aschegehalt Wassergehalt

Kohleart Revier Bestandteile gehalt

(M1/kg) (%) (% ) (% ) (% )
Hartkohle Ruhr 28-33 5-10 8-45 0,5-4
Hartkohle Ibbenbliren 32,5 3-4 5-6 0,6-0,9
Hartkohle  Saar 28,5-30,1  3,3-20,8 39-43 0,23-1,26
Weichbraun- ppainland 7,8-10,5 1,5-8 0,15-0,5 50-60
kohle
Weichbraun- 0| mstedt  8,5-11,5 5-20 1,5-2,8 49-53
kohle
Weichbraun- Mittel-
Kohlo deutechiand  9-11/3 6,5-8,5 1,5-2,1 40-50
Weichbraun- | . qit, 7,6-9,3 2,5-16 0,3-1,5 48-58
kohle

Wie auch in anderen europaischen Landern war und ist Kohle in Deutschland der bedeu-
tendste heimische fossile Energierohstoff. Hartkohle war im westlichen Teil Deutschlands
eine der Stltzen des Wirtschaftsaufschwungs nach dem Zweiten Weltkrieg. Im &stlichen
Teil Deutschlands war Weichbraunkohle bis Mitte der 1990er Jahre der bedeutendste Pri-
marenergietrager. Vor allem aufgrund niedriger Weltmarktpreise fiir Hartkohle und auch
wegen geringer Erddl- und Erdgaspreise verringerte sich die deutsche Hartkohleférderung
in den vergangenen Jahrzehnten nahezu kontinuierlich von mehr als 153 Mt v. F. im Jahr
1956 auf rund 21 Mt v. F. (24,2 Mt) im Jahr 2007. Die deutsche Weichbraunkohleférderung
erreichte im Jahr 1985 mit rund 433 Mt ihr Maximum (Abb. 8.11). Obwohl danach mehrere
Tagebaue vor allem im Lausitzer und im Mitteldeutschen Revier geschlossen wurden, blieb
Deutschland mit einer Férderung von 180,4 Mt im Jahr 2007 das mit Abstand groBte For-
derland fir Weichbraunkohle der Welt.
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Abbildung 8.11: Entwicklung der deutschen Kohleférderung von 1840 bis 2007 (SdK - nach ver-
schiedenen Jahrgangen).

8.3.2 Kohleproduktion und -verbrauch 2007

Kohle hatte 2007 einen Anteil von 25,9 % (14,3 % Hartkohle und 11,6 % Weichbraunkoh-
le) am Primarenergieverbrauch Deutschlands. Dabei wird Kohle in Deutschland vor allem
zur Stromerzeugung eingesetzt. Mit einem Kohleanteil von 47,3 % (22,8 % Hartkohle und
24,5 % Weichbraunkohle) wurde im Jahr 2007 nahezu die Halfte des in Deutschland pro-
duzierten Stroms aus Kohle generiert, gefolgt von Kernenergie (22,1 %) und Strom aus
Erneuerbaren Energien (14,1 %) (AGEB, 2008).

Heutzutage ist der Bergbau auf Hartkohle in Deutschland aufgrund der Lage der verbliebenen
Fl6ze nur noch im Tiefbau mdglich. Die mittlere Gewinnungsteufe der noch operierenden
deutschen Tiefbaugruben belief sich 2007 auf 1145 m (SdK, 2008). Die in Deutschland zur
Anwendung kommende Gewinnungsmethode der gewdhnlich ein bis zwei Meter machtigen
Hartkohlefloze ist der sogenannte Strebbau. In Abhdngigkeit von der Fl6zmachtigkeit und
der Kohlefestigkeit kommen auf den etwa 300 bis 400 m langen Streben Walzenschram-
lader zur schneidenden Gewinnung oder Hobel fiur die schalende Gewinnung zum Einsatz.
Im Jahr 2007 wurde aus noch sechs Tiefbauen im Ruhrrevier und jeweils einem Tiefbau im
Ibbenbirener- und im Saar-Revier Hartkohle geférdert. Diese acht groBen Tiefbaugruben
forderten zusammen 21,3 Mt v. F. (entspricht 24,2 Mt). Des Weiteren wurden aus der Gru-
be Fischbach im Saarland rund 0,2 Mt v. F. geférdert. Dieser Betrieb wurde allerdings zum
31. Dezember 2008 stillgelegt. Bis zum Jahr 2012 soll die deutsche Hartkohlenférderung auf
rund 12 Mt zurtickgefahren werden. Die Zahl der férdernden Tiefbaugruben wird bis dahin
vermutlich auf vier reduziert werden. Am 30. Juni 2008 erfolgte bereits die Stilllegung der
Grube Walsum, am 1. Januar 2009 die des Bergwerks Lippe. Bereits beschlossen ist die
SchlieBung des Bergwerks Ost zum 30. September 2010. Das Verbundbergwerk Saar/Ens-
dorf, dessen Forderkapazitat nach den forderbedingten Erdbeben im Februar 2008 halbiert
wurde, soll im Juli 2012 geschlossen werden. GemaB Steinkohlefinanzierungsgesetz (Gesetz
zur Finanzierung der Beendigung des subventionierten Steinkohlenbergbaus zum Jahr 2018)
wird die subventionierte Férderung der Steinkohle in Deutschland zum Ende des Jahres
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2018 beendet. Der Deutsche Bundestag wird 2012 unter Beachtung der Gesichtspunkte der
Wirtschaftlichkeit, der Sicherung der Energieversorgung und der Ubrigen energiepolitischen
Ziele prifen, ob der Steinkohlenbergbau weiter geférdert wird.

Weichbraunkohle wird in Deutschland heute ausschlieBlich im Tagebau mit Hilfe von groBen
Schaufelradbaggern gewonnen. Mittels Bandanlagen und teilweise anschlieBendem kurzen
Eisenbahntransport werden rund 92 % der gesamten deutschen Weichbraunkohleférderung
direkt vom Tagebau zur Stromerzeugung in Kraftwerke transportiert. Im rheinischen Revier
wird Weichbraunkohle aus Teufen von wenigen Zehner Metern bis zu 350 m, im Mitteldeut-
schen und im Lausitzer Revier in der Regel aus 80 bis 120 m Teufe gefdrdert. Die heute in
Deutschland abgebaute Machtigkeit der Weichbraunkohlefléze belduft sich nur selten auf
weniger als 5 m und kann bis zu 70 m erreichen.

Im Gegensatz zur Hartkohle kann deutsche Weichbraunkohle ohne Subventionen im Wett-
bewerb mit Importenergietréagern bestehen. Dabei sind glinstige geologische Bedingungen
der Lagerstatten ebenso positive Faktoren wie die Nahe der Kohlekraftwerke zu den Lager-
statten. Seit Beginn der industriellen Weichbraunkohleproduktion liegt Deutschland weltweit
mit Abstand an der Spitze der Produzentenldnder. Im Jahr 2007 belief sich die deutsche
Weichbraunkohleférderung auf 180,4 Mt (Abb. 8.11). Mehr als die Halfte der deutschen For-
derung stammt aus dem Rheinischen Revier (Tab. 8.2), wo Weichbraunkohle aus den drei
Tagebauen Garzweiler, Hambach und Inden geférdert wird. Rund ein Drittel der Forderung
stammt aus den vier Tagebauen Janschwalde, Cottbus-Nord, Welzow-Sid und Nochten/
Reichwalde des Lausitzer Reviers. Im Mitteldeutschen Revier mit einem Forderanteil von
etwa 11 % erfolgt die Férderung aus den drei Tagebauen Profen, Vereinigtes Schleenhain
und Amsdorf, wobei die Amsdorfer Weichbraunkohleférderung von rund 0,5 Mt/a vor allem
zur Herstellung von weltweit gefragten Montanwachsen verwendet wird. Aus dem Helm-
stedter Revier stammt rund 1 % der deutschen Weichbraunkohleférderung, die im Tagebau
Schéningen gewonnen wird.

Tabelle 8.2: Férderung sowie Reserven und geschatzte Ressourcen von Kohle Ende 2007
(BGR, 2008; Juch et al., 1994; SdK, 2008).

Kohleart Revier Férderung (2007) (Rlslgarven (Rlsli)sourcen
Hartkohle Ruhr 15,874 Mt v. F. 87,91) 45 706
Hartkohle Ibbenbliren 1,907 Mt v. F. 10,61) 14 4342)
Hartkohle Saar 3,526 Mt v. F. 19,51) 16 357
Hartkohle Aachen-Erkelenz 1997 beendet 0 6437
Weichbraunkohle Rheinland 99,752 Mt 35000 20 000
Weichbraunkohle Helmstedt 2,116 Mt 18 360
Weichbraunkohle Mitteldeutschland 19,082 Mt 2100 7900
Weichbraunkohle Lausitz 59,460 Mt 3700 8500

t v. F. Tonnen verwertbare Férderung (siehe Glossar)

Dwirtschaftlich, subventioniert gewinnbare Reserven 2008 bis 2018, ermittelt aus der Férderung
2007 von 21,307 Mt v. F. und der geplanten Férderung von 12 Mt v. F. im
Jahr 2012 sowie der nach heutigen Kenntnisstand auslaufenden Subventio-
nierung im Jahr 2018

2inkl. Ressourcen des Minsterlandes
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8.3.3 Reserven und Ressourcen von Kohle

Deutschland verfligt iber Hartkohlegesamtressourcen von etwa 83,1 Gt, von denen zwischen
2008 und 2018 voraussichtlich 118 Mt subventioniert gewinnbar sind und als Reserven klas-
sifiziert werden kdnnen (Tab. 8.2). Uber erschlossene und konkret geplante Tagebaue sind
in Deutschland 6,3 Gt Weichbraunkohle zugénglich. Weitere bauwlirdige Reserven auBer-
halb der erschlossenen und geplanten Tagebaue belaufen sich auf 34,5 Gt. Die Ressourcen
umfassen 36,8 Gt (BGR, 2008).

8.3.4 Versorgung Deutschlands mit Kohle

Wahrend die in Deutschland verbrauchte Weichbraunkohle nahezu vollsténdig (99,9 %) aus
heimischer Férderung stammt, werden derzeit bereits rund zwei Drittel der in Deutschland
verbrauchten Hartkohle importiert. Aufgrund sinkender heimischer Férderung (Abb. 8.11)
erhdhten sich die deutschen Hartkohleimporte in den vergangenen Jahren kontinuierlich
(Abb. 8.12). 2007 beliefen sich die deutschen Hartkohleimporte inklusive der Hartkohlepro-
dukte Briketts und Koks auf 47,5 Mt. Die importierte Hartkohle stammte dabei mit 8,6 Mt
vor allem aus Russland, gefolgt von Kolumbien mit 6,9 Mt sowie Australien und Sidafrika
mit jeweils 6,5 Mt (Abb. 8.12). Die Importe aus Polen verringerten sich im letzten Jahr um
rund ein Drittel auf 6,4 Mt (BGR, 2008; VDKI, 2008).

[ Einfuhren:] 16,8 Mt [ 20,3 Mt I 39,5 Mt I 46,5 Mt | | 36,2 Mt |
Ubrige
Russland

Australien

Kolumbien

Herkunft der Einfuhren %

Sldafrika

Polen

1991 1996 2001 2006 2007

Abbildung 8.12: Entwicklung der deutschen Hartkohleimporte ausgewahlter Jahrgange seit 1991
(nach verschiedenen VDKI-Jahresberichten).

8.4 Grenziibergangspreise fossiler Energierohstoffe

Deutschland als stark von Energierohstoffimporten abhéangiges Land wendet hohe Summen
fur deren Einfuhr auf. Wahrend 1999 die Ausgaben fiir Energierohstoffimporte bei etwa
25 Mrd. € lagen, ereichten sie im Jahr 2004 bereits 43,4 Mrd. € und stiegen im Jahr 2007 bis
auf 67,6 Mrd. €. Diese Zunahme wurde maBgeblich durch die Preisentwicklung bestimmt.
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Die vom Bundesamt fur Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle (BAFA) angegebenen Grenzliber-
gangspreise (Tab. A 8-3 und A 8-4) flir fossile Energierohstoffe stellen den Durchschnittspreis
von Langfrist- sowie Spotmarktvertragen frei deutscher Staatsgrenze dar. Sie setzen sich
aus dem Produzentenpreis, den Umschlagskosten im Produzenten- und Verladeland und
den jeweiligen Transportkosten per Pipeline, Schiff oder Bahn nach Deutschland zusammen.
Sofern der jeweilige Energierohstoff nicht direkt nach Deutschland transportiert wird, missen
weitere Kosten beriicksichtigt werden. So wird der Gberwiegende Teil der von Deutschland
importierten Kohle zuerst in den ARA-Hafen (Amsterdam, Rotterdam, Antwerpen) ange-
landet. Erst anschlieBend wird die Kohle per Bahn oder Binnenschiff nach Deutschland
transportiert (Abb. 8.13). Entsprechend ergeben sich zusatzliche Transportanteile flir den
Grenziibergangspreis. Erddl erreicht zum Teil per Tanker Deutschland und wird von den
deutschen Hafen Wilhelmshaven, Hamburg und Rostock per Pipeline zu den Raffinerien
transportiert. Ein GroBteil des Erdéls wird von auslandischen Hafen wie Triest, Rotterdam
und Lavena per Pipeline nach Deutschland transportiert. Erddl aus Russland gelangt tber die
Druzhba-Pipeline nach Schwedt (Abb. 8.13). Erdgas wird nach Deutschland aus Russland,
Norwegen, den Niederlanden und Danemark ausschlieBlich Giber Pipelines importiert.
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Abbildung 8.13: Transportwege von importierter Hartkohle (2007) (links) und von Rohdl (2006)
(rechts) nach Deutschland (VDKI, 2008; MWV, 2007).

Die durchschnittlichen Grenzibergangspreise fir Kraftwerkskohle aus Drittlédndern auBerhalb
der EU-27 beliefen sich 2008 auf 112,48 €/t SKE, die Preise fir Rohdl auf 338,80 €/t SKE
und fur Erdgas auf 218,34 €/t SKE (Abb. 8.14). Damit lagen 2008 die Grenzliibergangs-
preise flir Rohdl bei gleichem Energiegehalt um das Dreifache und flir Erdgas fast um das
Zweifache Uber dem flr Kraftwerkskohle. Gleichzeitig stellen die Preise 2008 nominal flr
alle drei Energierohstoffe bisher noch nie gesehene Rekordpreise dar.

Die Preissteigerungen innerhalb der letzten elf Jahre fielen fir die drei Energierohstoffe un-
terschiedlich aus. Wahrend die Preise fir importierte Kraftwerkskohlen maximal um 293 %
(4. Quartal 1998 bis 3. Quartal 2008) anstiegen, erhéhten sich die Preise bei importiertem
Erdgas um 507 % (April 1999 bis November 2008) und Rohdl um 854 % (Dezember 1998
bis Juli 2008). Ab August 2008 setzte fiir Rohdl und nachfolgend auch fir Kohle und Erdgas
ein deutlicher Riickgang im Zuge der globalen Finanzkrise ein.
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Abbildung 8.14: Gegenliberstellung der deutschen Grenziibergangspreise nach Energietragern
von Januar 1991 bis Dezember 2008 (BAFA, 2009; BMWi, 2009).

Uber den hier betrachteten Zeitraum von Januar 2002 bis Dezember 2008 lag der Grenz-
Ubergangspreis fir Kokskohle um durchschnittlich 40 % Uber dem Preis von Kraftwerks-
kohle (Abb. 8.15), was dem Ublichen Preisdifferential zwischen Kraftwerks- und Kokskohle
entspricht. Ab Spatsommer 2007 bis August 2008 verdoppelten sich die Preise fir Kraft-
werkskohleimporte von 67,05 €/t SKE auf 136,86 €/t SKE. Der durchschnittliche Grenz-
Ubergangspreis flr Kokskohle erhdhte sich von 96,22 €/t im Jahr 2007 auf 132,62 €/t
(+37,8 %) im Jahr 2008 (VDKI, 2003-2009). Im November 2008 erreichten die Preise fir
Kokskohleimporte den Maximalwert von 211,57 €/t.
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Abbildung 8.15: Entwicklung der deutschen Grenzibergangspreise fiir Koks, Kokskohle und Kraft-
werkskohle von Januar 2002 bis Dezember 2008 (VDKI, 2003-2009).
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Als wesentlicher Grund fir diese Steigerungen ist hier der stark steigende Bedarf in Asien
zu nennen, wodurch Kohle in den letzten funf Jahren zum Energierohstoff mit den hdchsten
jahrlichen Zuwachsraten beim Verbrauch avancierte. Durch die im Verhaltnis zu den groBen
Zuwachsraten zoégerlichen Investitionen beim Ausbau von Bergwerks- und Infrastruktur-
kapazitaten kam es zu diversen Engpassen und damit zu steigenden Preisen. Anfang 2008
spitzte sich die Situation durch externe Einfliisse auf den Markt zu: In Sltdafrika kam es
zu Unterbrechungen beim Kohlebergbau und beim Eisenbahntransport von Kohle zu den
Exporthafen. Der Wintereinbruch in der VR China fiihrte zu Produktionsausfallen und ver-
hinderte kurzzeitig den inlandischen Kohletransport, wodurch auf dem Weltmarkt die Gefahr
von verstarkten chinesischen Einfuhren in einer angespannten Marktsituation aufkam. In
Australien musste die Produktion in einigen Gruben gestoppt werden, da sie durch starke
Regenfalle geflutet waren. Da Australien der mit Abstand bedeutendste Kokskohleexporteur
ist (Abschnitt 5), wirkten sich die dortigen Ereignisse fir das Jahr 2008 dramatisch auf den
weltweiten Kokskohlepreis aus. Jedes Friihjahr verhandeln die japanischen Stahlproduzen-
ten mit den australischen Kokskohleexporteuren einjahrige Kontraktpreise fiir Kokskohle
aus, die als weltweite Benchmarkpreise fungieren. Im Friihjahr 2008 erhdhte sich dieser
Benchmarkpreis flir qualitativ hochwertige Kokskohle (hard coking coal, HCC) von knapp
unter USD 100/t (fob) im Vorjahresmonat auf rund USD 300/t (McCloskey, 2003-2009).

Der Grenzlibergangspreis flur importierten Koks erhdhte sich bereits in den Jahren 2004 und
2005 merklich gegenuber den vorherigen Jahren (Abb. 8.15). Bedingt durch Verknappun-
gen auf dem von der VR China dominierten Weltkoksmarkt (Abschnitt 7) stiegen die Preise
in nur wenigen Monaten sprungartig um tber 200 % auf bis zu 277,47 €/t. AnschlieBend
pendelte der Preis sich von Anfang 2006 bis Sommer 2007 zwischen 160 und 170 €/t ein.
Seit Spatsommer 2007 stiegen die Grenzibergangspreise flir Koks vergleichbar mit den
geschilderten Entwicklungen der Grenzibergangspreise fur Kraftwerks- und Kokskohle an
und erreichten im September 2008 mit 342,13 €/t ein nhominales Allzeithoch. Der weltweit
gestiegene Koksbedarf aufgrund der stetigen Ausweitung der Roheisenproduktion, Beflirch-
tungen sowie tatsachliche Verzégerungen bei der Vergabe von chinesischen Koksexportlizen-
zen und die seit 2008 stark gestiegenen Kokskohlepreise stellen die vorrangigen Grinde fir
die Preisentwicklung dar. Der durchschnittliche Grenziibergangspreis fir Koks erhdhte sich
gegeniuber dem Jahr 2007 um 60 % auf 281,20 €/t im Jahr 2008 (VDKI, 2003-2009).

Einhergehend mit kréftig sinkenden Olpreisen und einer sich ausweitenden weltweiten Fi-
nanz- und Wirtschaftskrise verringerten sich ab Sommer 2008 die Grenzibergangspreise
fur Koks, Kraftwerks- und Kokskohle (Abb. 8.15).

8.5 Kernbrennstoffe in Deutschland
8.5.1 Vorkommen und Produktionsgeschichte von Uran

In beiden Teilen Deutschlands wurden bis zur Wiedervereinigung Uranexploration und -ge-
winnung betrieben. In der Deutschen Demokratischen Republik explorierte die sowjetische
Aktiengesellschaft SAG Wismut von 1946 bis 1953. Diese Aktivitaten konzentrierten sich
auf bekannte Gangvererzungen fir Silber, Wismut, Kobalt, Nickel und andere Metalle im
sachsischen Erzgebirge und im Vogtland. Dabei lag der Schwerpunkt des Uranabbaus zu-
nachst auf kobalt- und wismutreichen Minen bei Johanngeorgenstadt und Oberschlema. In
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dieser frihen Phase waren mehr als 100 000 Bergleute in der Exploration und dem Abbau
beschaftigt. Das reiche Uraninit- und Pechblendeerz aus den hydrothermalen Ganglagerstat-
ten wurde per Hand konzentriert und fir die weitere Aufbereitung in die UdSSR gebracht.
Niedriggradigeres Erz wurde lokal in kleinen Anlagen aufbereitet.

1954 wurde die SAG Wismut in die Sowjetisch-Deutsche Aktiengesellschaft (SDAG Wismut)
umgewandelt, deren Anteile zu gleichen Teilen durch beide Regierungen gehalten wurden.
Die gesamte Uranproduktion, manuell angereicherte, gravitative oder chemische Konzent-
rate, wurde flr die weitere Verarbeitung in die UdSSR gebracht. Die Preisgestaltung flir das
finale Produkt wurde zwischen den beiden nationalen Partnern bestimmt.

Anfang der 1950er Jahre begann der Uranabbau im 8stlichen Thiringen. Die Minen in Ost-
thiringen lieferten etwa zwei Drittel der jahrlichen Produktion der SDAG Wismut.

Von 1946 bis 1990 wurden insgesamt 231 000 t Uran aus den thiringischen und séachsischen
Revieren durch die Wismut produziert. Das thiiringische Revier im Raum Gera-Ronneburg
bestand aus den Standorten Schmirchau, Paitzdorf, Beerwalde, Drosen und einzelnen Ta-
gebauen und produzierte etwa 116 000 t Uran. Im Erzgebirge wurden etwa 90 000 t Uran
aus den Lagerstatten Niederschlema/Alberoda und Pdhla geférdert. Aus der Lagerstatte
Kdnigstein bei Dresden stammen etwa 17 000 t Uran. Ab Mitte der 1960er bis Ende der
1980er Jahre waren etwa 45 000 Menschen bei der SDAG Wismut beschaftigt. Im Jahr 1990
waren noch immer etwa 32 000 Arbeitnehmer bei der Wismut, davon 18 000 Arbeitnehmer
im Bereich des Uranabbaus und der Uranaufbereitung beschaftigt.

Fir die Uranexploration wurde eine Vielzahl von bodennahen und luftgestiitzten Methoden
vor allem im Suden der ehemaligen DDR eingesetzt. Diese Aktivitaten deckten ein weites
Gebiet von etwa 55 000 km? ab. Die Aufwendungen flr diese Uranexplorationsprogramme
beliefen sich auf etwa 5,6 Milliarden Mark der DDR.

Die SDAG Wismut betrieb ab 1960 zwei Aufbereitungsanlagen. Die Anlage Crossen bei
Zwickau in Sachsen startete 1950 mit der Erzverarbeitung. Das Erz wurde auf StraBe und
Schiene von verschiedenen Minen im Erzgebirge herantransportiert. Die Zusammensetzung
der Erze aus den hydrothermalen Lagerstatten machte den Einsatz einer Aufbereitung durch
Karbonatdrucklésung erforderlich. Die Anlage hatte eine maximale Kapazitat von 2,5 Mt
Erz pro Jahr. Crossen wurde am 31. Dezember 1989 endgliltig geschlossen. Die zweite
Aufbereitungsanlage bei Seelingstadt in Thiringen wurde 1960 filr die an Schwarzschiefer
gebundenen Uranlagerstatten in Ronneburg in Betrieb genommen. Die maximale Kapazitat
der Anlage belief sich auf 4,6 Mt Uranerz pro Jahr. Das silikatisch gebundene Erz wurde bis
Ende 1989 durch Saurelésung gewonnen. Karbonatreiche Erze konnten mittels Karbonat-
drucklésung behandelt werden.

In der Bundesrepublik Deutschland startete die Uranexploration 1956 in den herzynischen
Kristallinmassiven im Schwarzwald, Odenwald, Frankenwald, Fichtelgebirge, Oberpfalz,
Bayerischen Wald, Harz, in paldozoischen Sedimenten des Rheinischen Schiefergebirges,
in Permischen Vulkaniten und kontinentalen Sedimenten der Saar-Nahe-Region sowie wei-
teren Gebieten mit geeigneten sedimentdren Formationen. Im Zuge dieser Arbeiten wur-
den Ubersichtsaufnahmen und detaillierte Untersuchungen in prospektiven Gebieten mit
Hilfe hydrogeochemischer Studien, Strahlungsmessungen, Gelandearbeiten, Bohrungen
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und aerogeophysikalischen Befliegungen durchgefiihrt. Basierend auf dieser Erkundung
wurden drei wirtschaftlich interessante Lagerstatten identifiziert: Die in Teilen hochgradige
hydrothermale Lagerstatte bei Menzenschwand im stdlichen Schwarzwald, die sedimenta-
re Lagerstatte Millenbach im nérdlichen Schwarzwald und die Lagerstatte GroBschloppen
im Fichtelgebirge. Diese Uranexploration wurde 1988 aufgegeben. Bis dahin wurden etwa
24 800 Bohrungen mit einer Gesamtlange von 354 500 m abgeteuft. Die getatigten Explo-
rationsausgaben belaufen sich auf rund USD 111 Millionen.

In Westdeutschland bestand eine Aufbereitungsanlage in Ellweiler, Baden-Wirttemberg,
die ab 1960 durch die Gewerkschaft Brunhilde betrieben wurde. Die Anlage fungierte vor
allem als Testanlage fiir unterschiedliche Erztypen und hatte eine Kapazitat von lediglich
125 t pro Jahr. Sie wurde am 31. Mai 1989 nach einer Produktion von insgesamt etwa 700 t
Uran geschlossen.

8.5.2 Uranproduktion und -verbrauch 2007

Der deutsche Bedarf an Natururan in Brennstoff berechnet sich auf jahrlich etwa 3300 t. Im
Jahr 2007 wurden 3191 t U__ importiert. Eine eigene kommerzielle Uranproduktion existiert
nicht. Seit 1990 finden in Deutschland auch keine Explorationsaktivitdten mehr statt. Ver-
schiedene deutsche Minengesellschaften setzten ihre Explorationstétigkeiten in Ubersee,
vor allem in Kanada, bis ins Jahr 1997 fort. Seit 1998 gibt es keine kommerzielle deutsche
Uranindustrie mehr. Seit 1991 fallt Uran nur noch im Rahmen der SanierungsmaBnahmen
im Bereich ehemaliger Lagerstatten und Produktionszentren der Wismut GmbH an (Abb.

8.16). Zwischen 1991 und 2008 waren das insgesamt 2471 t Uran.
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Abbildung 8.16: Entwicklung der Uranmengen zwischen 1992 und 2008 aus der Sanierungstatig-
keit der Wismut GmbH (in Tonnen Natururan).
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In der Folge hoher Rohstoffpreise auf den internationalen Markten sind allerdings auch die
verbliebenen Uranressourcen in Deutschland in den Fokus auslédndischer Explorationsfirmen
gerlckt. Mehrere Anfragen nationaler Rohstoffberater sowie kanadischer und skandinavi-
scher Firmen fir die Lagerstatte GroBschloppen im Fichtelgebirge wurden verzeichnet. Bisher
existieren jedoch keine Berichte oder Pléane Uber Explorationsvorhaben und -bohrungen. Fir
die uranfihrende Grube Pdhla im Erzgebirge wurden Vorbereitungen fiir eine Exploration
fur die Metalle Wolfram und Zinn eingeleitet.

8.5.3 Reserven und Ressourcen von Uran

Deutsche Uranreserven und —-ressourcen wurden zuletzt 1993 bewertet. Insgesamt liegen
identifizierte Uranreserven gewinnbar in der Preiskategorie <USD 130/kg Uran danach bei
etwa 7000 t. Die bekannten konventionellen Reserven und Ressourcen treten hauptsachlich
in geschlossenen Minen der ostdeutschen Abbaureviere auf, die seit 1991 riickgebaut und
saniert werden. Die kinftige ErschlieBung und Verfligbarkeit ist unsicher und unterliegt
den politischen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen. Deutschland verfligt darliber
hinaus Uber spekulative Uranressourcen von 74 000 t Uran mit Gewinnungskosten oberhalb
USD 130/kg Uran.

8.5.4 Versorgung Deutschlands mit Kernbrennstoffen

Mit der Atomgesetznovelle aus dem Jahr 2002, die die Umsetzung der Vereinbarung vom
14. Juni 2000 zwischen Bundesregierung und Energieversorgungsunternehmen darstellt,
wurde der Ausstieg aus der friedlichen Nutzung der Kernenergie in Deutschland gesetzlich
geregelt. Basierend auf einer durchschnittlichen Betriebslaufzeit von 32 Jahren wurde fir
jedes Kernkraftwerk eine Reststrommenge festgelegt. Ist diese produziert, muss das ent-
sprechende Kernkraftwerk vom Netz genommen werden. Hiernach wird voraussichtlich um
das Jahr 2022 das letzte Kernkraftwerk in Deutschland abgeschaltet werden. Entsprechend
verringert sich der kinftige Uranbedarf in Deutschland.

Der deutsche Bedarf an Natururan beschrankt sich auf die Brennstoffversorgung der deut-
schen Kernkraftwerke. Im Jahr 2008 waren insgesamt 17 Kernkraftwerke mit einer Brutto-
leistung von 20 339 MW, installiert. Der Beitrag der Kernenergie zum Primé&renergieverbrauch
hatte 2007 mit 52,3 Mt SKE einen Anteil von 11,1 %. In der 6ffentlichen Stromversorgung lag
die Kernenergie mit einem Anteil von 22 % hinter der Braunkohle (25 %) und der Steinkohle
(23 %) an dritter Stelle und an zweiter Stelle mit 45 % bei der Grundlaststromversorgung.
Bei einer insgesamt leicht gestiegenen Bruttostromerzeugung erreichte die Kernenergie
aufgrund einer unverandert hohen Auslastung der Kraftwerke 141 TWh. Die Nettostromer-
zeugung betrug 133 TWh.

Der Bedarf an Natururan in Brennstoff berechnet sich auf 3332 t. Er wird durch Importe und
aus Lagerbestanden gedeckt. Die 2007 fur die Brennstoffherstellung bendtigte Natururan-
menge von 3191 t U _ wurde fast ausschlieBlich Gber langfristige Vertrage von Produzenten
in Frankreich, Kanada, den USA und GroBbritannien bezogen.
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8.5.5 Sanierung des Uranbergbaus

Die Stilllegung und Sanierung der ehemaligen Produktionsstatten der SDAG Wismut befand
sich 2007 im 17. Jahr der Sanierungsarbeiten. Die Arbeiten werden im Auftrag des BMWi
von der Wismut GmbH durchgefihrt. Von den 1991 flir das GroBprojekt zur Verfliigung
gestellten 6,4 Mrd. € waren Ende 2008 mit 5,1 Mrd. € 80 % verausgabt. Bis Ende 2008
war das Budget hauptsachlich fiir die Haldensanierung im Raum Ronneburg, die Verflllung
des Tagebaues Lichtenberg, die Flutung der Untertagegruben und die Tailingssanierung
der Aufbereitungsanlagen Crossen und Seelingstadt ausgegeben worden. Etwa 99 % der
untertagigen Verwahrungsarbeiten sind abgeschlossen. Neben den Tatigkeiten in den Berei-
chen Halden- und Flachensanierung sowie der Verwahrung der industriellen Absetzanlagen
liegen die verbleibenden Schwerpunkte in der Behandlung der kontaminierten Wasser aus
der Grubenflutung und den industriellen Absetzanlagen. Eine besondere Herausforderung
stellt die Auffahrung einer Wasserlosestrecke, dem WISMUT-Stolln, mit einer Gesamtlange
von etwa 2 900 m von den Grubenfeldern in Dresden-Gittersee zum Elbestolln dar. Diese
Arbeiten sollen im Jahr 2011 abgeschlossen werden.

8.6 Geothermische Energie in Deutschland
8.6.1 Ressourcen geothermischer Energie

In Deutschland gibt es keine HeiBdampfressourcen an aktiven Vulkanen, die direkt und mit
geringem Aufwand zur Erzeugung von geothermischem Strom verwendet werden kénnten.
Deutschland verfiigt aber Gber HeiBwasserreservoire, deren Warmeenergie zu Heizzwecken,
bei entsprechend hoher Temperatur auch zur geothermischen Stromerzeugung genutzt
werden kénnen. Wahrend die Warmegewinnung insbesondere aus oberflachennaher Geo-
thermie bereits etabliert ist, steckt die geothermische Stromerzeugung in Deutschland noch
in den Kinderschuhen. Ende 2003 wurde in Deutschland mit einem Demonstrationsprojekt
in Neustadt-Glewe erstmals Strom mit geothermischer Energie gewonnen. Aktuelle For-
schungsbemihungen und Pilotprojekte drangen auf einen Ausbau der Geothermienutzung
in Deutschland.

8.6.2 Oberflaichennahe Geothermie

Die Nutzung von Erdwarme aus dem oberflachennahen Untergrund fiir Heizungszwecke und
Warmwasserbereitung ist in Deutschland in sehr vielen Fallen wirtschaftlich. Erfahrungen
mit dieser Technologie bestehen seit den 1970er Jahren. Das ErschlieBungsrisiko ist gering
und die Kosten fiir den Bau kleiner Anlagen sind lGberschaubar. Aus diesen Griinden eignet
sich der Einsatz von dezentralen Anlagen in kleinen Wohneinheiten gut flir die Substitution
von fossilen Energietragern.

Nach Kaltschmitt & Wiese (1997) kénnen in Deutschland aus den oberflachennahen Boden-
schichten durchschnittlich rund 360 MJ pro m? und Jahr gewonnen werden. Das technisch
sinnvoll erschlieBbare Potenzial (Abschnitt 7) ist wesentlich geringer, da die gewonnene
Wadrme in unmittelbarer Nahe zu beheizender Gebdude erschlossen werden muss und Be-
schrankungen der Flachennutzbarkeit zu bertcksichtigen sind. Die nutzbare Flache redu-
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ziert sich dadurch auf etwa 7 %o der Gesamtflache Deutschlands, die sinnvoll gewinnbare
Energiemenge auf 940 PJ]/a (Kaltschmitt & Wiese, 1997).

Die Anzahl und Leistung der derzeit in Deutschland installierten Kleinanlagen kann nur ge-
schatzt werden, da keine zentrale Erfassung existiert. Seit Kurzem werden vom Bundesver-
band fir Warmepumpen e.V. (BWP, 2007) Verkaufszahlen von Warmepumpen veroffentlicht
(Abb. 8.17), die eine Verdoppelung der Verkaufszahlen fir 2006 gegeniiber dem Vorjahr
belegen. Diese Verkaufszahlen treffen aber keine Aussagen zum Ersatz alterer Anlagen durch
neue Technik. Konservative Schatzungen ergeben fir Deutschland 2006 etwa 65 000 Klein-
anlagen mit einer Gesamtleistung von 740 bis 810 MW, (Schellschmidt et al., 2007). Die
installierte Leistung dieser Heizungsanlagen betragt tblicherweise jeweils 8 bis 15 kW,, .
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Abbildung 8.17: Verkaufsstatistik fir Erdwarmepumpen in Deutschland von 1996 bis 2006 (BWP,
2007).

8.6.3 Hydrothermale Ressourcen

Hydrothermale Ressourcen hoher Temperatur sind hauptsachlich auf Gebiete mit rezen-
tem Vulkanismus beschrankt, in denen aufgestiegene Magmenkdrper den Untergrund in
vergleichsweise geringen Tiefen stark aufheizen. Aktive Vulkane gibt es in Deutschland nicht,
deshalb werden hier Uberwiegend Untergrundtemperaturen angetroffen, die nicht weit von
dem normalen geothermischen Gradienten abweichen. SchlieBt man den Tiefenbereich un-
terhalb 5000 m aus, so sind in Deutschland also im Wesentlichen hydrothermale Ressourcen
niedriger Temperatur (bis 150 °C) zu betrachten. Diese Ressourcen befinden sich in Gebie-
ten, in denen potenziell Wasser flihrende Gesteine in Teufen anzutreffen sind, die flr die
Erdwarmenutzung in Frage kommen. Die wichtigsten dieser Gebiete sind das Siiddeutsche
Molassebecken, der Oberrheingraben und das Norddeutsche Becken (Abb. 8.18).

Im Norddeutschen Becken werden bis 5000 m Teufe in der Regel normale Temperaturgra-

dienten von etwa 30 °C/km angetroffen. Als hydrothermale Ressourcen sind hier potenziell
Wasser flihrende Schichten der Unterkreide, des mittleren und unteren Jura, des oberen
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Keuper, des mittleren Buntsandsteins und des Rotliegend zu beachten. Im siddeutschen
Molassebecken bildet der hydraulisch relativ gut durchlassige Malmkarst die wichtigste
geothermische Ressource. Sein Potenzial fliir die Warmegewinnung wurde Ende der 1980er
Jahre in einem umfangreichen Forschungsvorhaben abgeschatzt (Frisch et al., 1992; Schulz
& Jobmann, 1989). Die dabei gewonnenen Ergebnisse liefern Vorstellungen tUber die Gro-
Benordnung der regional gewinnbaren Energie und sind durch eine Reihe von Bohrungen
bestatigt worden.

Abbildung 8.18: Hydrothermale Ressourcen in Deutschland (Schulz et al., 2007). Rote Bereiche
kennzeichnen Gebiete mit Temperaturen Uber 100 °C, wahrend gelbe Flachen
Temperaturen Uber 60 °C bezeichnen.

Im Oberrheingraben liegen die Gebiete Deutschlands mit den héchsten Temperaturgradien-
ten. Im slidlichen Bereich kann der Gradient fast 110 °C/km erreichen, im nordlichen Bereich
werden bis 3000 m Teufe noch bis zu 44 °C/km angetroffen. Im Oberrheingraben kommen
hauptsachlich der Obere Muschelkalk, der Buntsandstein und das kristalline Grundgebirge
als geeignete Aquifere und hydrothermale Ressourcen in Betracht. Neben den genannten
Gebieten kommen grundsatzlich noch weitere Beckenstrukturen wie die Subherzynische
Senke, das Thuringer Becken und die Suddeutsche Senke als mégliche hydrothermale La-
gerstatten in Frage.

Nach Tabelle 8.3 ist der potenzielle nutzbare Energiegehalt des Norddeutschen Beckens
hauptsachlich wegen seiner groBen Flache mit 293 EJ am groBten. Die Abschatzungen dort
sind jedoch mit groBen Unsicherheiten belegt, da bei der Ermittlung von Werten der aus
Geothermie gewinnbaren Energiemengen die Verteilung der hydraulischen Durchlassigkeit
und Porositdt in den Zielformationen in der Regel nicht ausreichend bekannt ist.
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Tabelle 8.3: Abschatzung der maximalen Mengen an gewinnbarer thermischer Energie nach
Regionen (Hurter & Haenel, 2002) und der zur Stromerzeugung maximal ge-
winnbaren thermischen Energie (Jung et. al., 2002).

gewinnbare thermische zur Stromerzeugung

LI Energie (EJ) nutzbare Energie (EJ)
Norddeutsches Becken 293 59
Molassebecken 64 13
Oberrheingraben 156 18
insgesamt oo A

etwa 16 300 GWa etwa 2900 GWa

Flr die Stromerzeugung kommt von den in Tabelle 8.3 angegebenen insgesamt nutzbaren
Energiemengen nur der Teil in Betracht, bei dem die Temperatur der Thermalwasser einen
Mindestwert Ubersteigt und bei dem die Resttemperatur nach der Nutzung eine technisch
bedingte Untergrenze nicht unterschreitet. Jung et al. (2002) beziehen dabei potenziell
wasserfihrende Formationen mit Temperaturen oberhalb 100 °C ein und setzen flr die
Stromerzeugung ohne anschlieBende Warmenutzung eine Resttemperatur von 70 °C an. Flr
die Auswahl bevorzugter ErschlieBungsgebiete sind die Zahlenangaben in Tabelle 8.3 jedoch
nicht ausschlaggebend. Von Bedeutung ist hier vielmehr die Frage, in welchen Gebieten die
héchsten Ergiebigkeiten und thermischen Leistungen pro Bohrungspaar erzielbar sind und
wie hoch das Flundigkeitsrisiko flr hydraulisch glinstige Strukturen ist.

Das derzeit groBte Geothermiekraftwerk Deutschlands wurde 2007 in Landau, Rheinland-
Pfalz, in Betrieb genommen. Uber eine rund 3300 m tiefe Férderbohrung wird hier mit einer
FlieBrate von 50 bis 70 I/s etwa 150 °C heiBes Wasser an die Erdoberflache gebracht und
in zwei Stufen abgeklhlt (Abb. 8.19). Im ersten Schritt wird der Temperaturbereich zwi-
schen 150 und 70 °C in einem ORC-Kraftwerk genutzt, um Strom fir rund 6000 Haushalte
zu erzeugen. Die installierte elektrische Leistung betrdagt damit 3 MW,. Die Restwdrme des
Thermalwassers wird in einem zweiten Schritt zur Fernwarmeversorgung fir etwa 200 bis
300 Haushalte genutzt, was einer thermischen Leistung der Restwdrme von 3 bis 6 MW,
entspricht.

Das derzeit groBte geothermische Heizwerk in Deutschland wurde 2005 in UnterschleiBheim
bei Mlnchen in Betrieb genommen. Hier wird 81 °C heiBes Thermalwasser mit einer For-
derrate von 90 I/s aus rund 1960 m Teufe geftérdert. Mit der Energie des Thermalwassers
werden Wohngebiete und 6ffentliche Gebdude Uber ein Fernwarmenetz versorgt. Die geo-
thermische Jahresproduktion betragt 28,25 GWh. Nur in Spitzenlastzeiten ist eine zusatzliche
Warmeerzeugung mit Erdgas und leichtem Heizél erforderlich, der Geothermieanteil soll
aber mindestens 61 % betragen.
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Schema der Geothermienutzung in Landau

(LI
L]
L]
- [] Ol 0
Kralt- |
4] m:
1
G Il wiirme-
(L) i
H kopplung
1
1
! Dezentrales
1680 °C To°C 50 °C |Ersatz-)Heizwerk

Abbildung 8.19: Geologische Situation und technische Umsetzung des gréBten Geothermiekraft-
werks in Deutschland, Landau (www.geox-gmbh.de).

8.6.4 Hot-Dry-Rock-Ressourcen

Hot-Dry-Rock-Lagerstatten flir geothermische Energie umfassen Gesteine, in denen die
Temperatur hoch genug ist, aus denen aber ohne zusatzliche Behandlung keine ausrei-
chenden Mengen HeiBwasser gewonnen werden kénnen (Abschnitt 7.2.4). Als potenziell
fir die Stromerzeugung mit Hot-Dry-Rock-Technologie nutzbare Gebiete in Deutschland
werden das mittel- und siddeutsche Kristallingebiet, das Kristallin im Oberrheingraben
und die Verbreitung der Rotliegend-Vulkanite im Norddeutschen Becken angesehen (Abb.
8.20). Ausgehend von der Annahme einer optimalen Funktionstlchtigkeit und Einsetzbar-
keit der HDR-Technologie erhalt man die in Tabelle 8.4 angegebenen maximal gewinnbaren
thermischen Energiemengen flr die Stromerzeugung. Jung et al. (2002) beziehen dabei
kristalline Gesteine im Teufenbereich zwischen 3000 m und 7000 m ein und setzen flr die
Stromerzeugung ohne anschlieBende Warmenutzung eine Resttemperatur von 70 °C an.
Sie schatzen so die zur Stromerzeugung bei optimaler Nutzbarkeit der HDR-Technologie
maximal gewinnbare Energiemenge in Deutschland auf 8620 EJ (Tab. 8.4).

Tabelle 8.4: Maximal gewinnbare thermische Energie zur Stromerzeugung bei optimaler
Nutzbarkeit der HDR-Technologie (JUNG et al., 2002).

Norddeutsches Becken 540 EJ
Oberrheingraben 480 EJ
Mittel- und Siddeutsches Kristallingebiet 7 600 EJ
Insgesamt 8 620 EJ = ca. 274 000 GWa
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Mit dem Projekt GeneSys (Generierte Geothermische Energie Systeme) der BGR und des Leibniz-
Instituts fir Angewandte Geophysik (LIAG) in Hannover werden neuartige Konzepte fiir die
Erd-warmegewinnung aus groBen Tiefen entwickelt und umgesetzt. Im Vordergrund steht dabei
die Warmegewinnung flir Abnehmer mittlerer GroBe (einige Megawatt thermische Leistung)
unabhangig vom Standort auch aus gering durchldssigen Sedimentgesteinen. Geplant ist die
Umsetzung einer Ein-Bohrloch-Technik zur Reduzierung der ErschlieBungskosten am Beispiel der
Wadrmeversorgung der Biro- und Laborgebaude des Geozentrums Hannover. Dazu wird neben
dem Geozentrum eine Bohrung bis in die Gesteine des mittleren Buntsandsteins in etwa 3800
m abgeteuft. Mit Hilfe eines vorher in einem Forschungsprojekt an der bestehenden Erdgas-
Erkundungsbohrung Horstberg Z1 entwickelten Ein-Bohrloch-Konzeptes muss dann Wasser
bei einer Temperatur von etwa 130 °C mit einer mittleren FlieBrate von 25 m3/h zur Nutzung
verfiigbar gemacht werden. Dazu muss eine Wasserzirkulation zwischen dem Warmereservoir
im Untergrund und der technischen Warmenut-zung etabliert werden. Dies geschieht durch
Aufbrechen der Gesteinsschichten (Frac) durch Einpres-sen von Wasser unter hohem Druck.
Die gute hydraulische Leitfahigkeit eines derartigen kinstlich erzeugten Risses im Gestein und
dessen hohe Speicherfahigkeit konnten in Horstberg Z1 in einem sogenannten zyklischen Test
flir die Warmegewinnung nachgewiesen werden. Kaltes Frischwasser wurde in den Riss ver-
presst und nach einer Verweilzeit als HeiBwasser wieder rickgewonnen. Durch Wiederholung
dieses Prozesses konnte die zyklische Energiegewinnung aus dem Riss grundsatzlich demonst-
riert werden. In einem weiteren Verfahren wurde die durch den Riss geschaffene hydrauli-sche
Kommunikation zwischen zwei Sandsteinschichten ausgenutzt, um eine Wasserzirkulation zu
realisieren. Das Abteufen der GeneSys Bohrung soll noch 2009 beginnen.

GeneSys - Warmegewinnung mit Ein-Bohrloch-Verfahren

Tiefbohrung

Tiefe
om -

Temperatur
- 9°C

100m

pecem ~ - e

Hydraulischer Riss

Die Nutzungsmaoglichkeiten des Hot-Dry-Rock-Verfahrens sind generell noch schwer einzu-
schatzen. Erst 2008 wurde erstmals in dem Pilotprojekt in Soultz-sous-Forets im Elsass
Strom aus einem Hot-Dry-Rock-System produziert. Zur Vorbereitung war hier 20 Jahre
lang in dem europaischen Forschungsvorhaben die Gewinnung von Erdwarme aus tiefen,
dichten Gesteinsformationen mittels klnstlicher Risserzeugung untersucht worden. Zur
ErschlieBung des Reservoirs war eine Bohrlochtriplette bestehend aus einer Injektions- und
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zwei Produktionsbohrungen bis auf 5000 m in den Granit abgeteuft (Abb. 8.21) und durch
massive Injektion von Wasser mit einem Kluftnetzwerk von mehreren Quadratkilometern
Ausdehnung verbunden worden. Das so geschaffene klinstliche geothermische Reservoir
erlaubt die Zirkulation von Wasser in einem geschlossenen Kreislauf zwischen mehreren
Bohrungen (Schindler et al., 2008). Nach einem erfolgreichen Zirkulationstest im Jahr 2005
startete im Sommer 2008 der Testbetrieb zur Stromerzeugung. Die thermische Leistung
von 13 MW, wird mittels eines ORC-Kraftwerks in eine elektrische Leistung von maximal
2,1 MW, umgesetzt.

W Verbredtung Kristalln in 2000m Teule (enisprechend 100°C)
Fristalbn im

= a 000m Tewde 130
e der R ikl T ‘ofer 100°C

Abbildung 8.20: Verbreitung kristalliner Gesteine in Deutschland die fir die geothermische Stro-
merzeugung nach dem Hot-Dry-Rock Verfahren in Frage kommen (Jung et al.,
2002).

Trotz der Erfolge im HDR-Projekt Soultz reichen die derzeit vorliegenden Erfahrungen noch
nicht aus, um Erfolge der Hot-Dry-Rock-Technologie an beliebigen Standorten zu garantieren.
Die Standortbedingungen, insbesondere Gesteinseigenschaften, tektonische Spannungen,
Kluftgitter und Existenz von Stérungen haben einen erheblichen Einfluss auf Ausbildung
und Eigenschaften der geschaffenen oder stimulierten Riss-Systeme. Es ist daher zurzeit
noch nicht sicher, ob das Hot-Dry-Rock-Verfahren an allen Standorten in den ausgewiese-
nen Kristallingebieten anwendbar ist und welcher Anteil des riesigen Potenzials tatsachlich
nutzbar wird.
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Abbildung 8.21: Geologische Situation und technische Umsetzung des Hot-Dry-Rock-Projektes
Soultz-sous-Forets. Quelle: GEIE , Exploitation Miniére de la chaleur".

8.6.5 Die Zukunft der Geothermie in Deutschland

Die Entwicklung der Nutzung von Geothermie in Deutschland hat stark von den durchge-
fihrten Gesetzesanderungen und MaBnahmen des integrierten Energie- und Klimapakets der
Bundesregierung profitiert. Im Zusammenhang mit der 6kologischen Steuerreform legte die
Bundesregierung ein Férderprogramm flr MaBnahmen zur Nutzung erneuerbarer Energien
auf. 2004 wurde die Novelle des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) verabschiedet und
2008 modifiziert. Damit werden fur Strom aus Geothermiekraftwerken bis 10 MW 16 ct/
kWh und aus Anlagen gréBer als 10 MW 10,5 ct/kWh vergtitet. Zusatzliche Vergltungen
ergeben sich flir Anlagen, die vor 2015 in Betrieb gehen, flir die Nutzung von Restwarme
und den Einsatz von petrothermaler Technik zur kinstlichen Risserzeugung.

Die rasante Entwicklung der thermischen Nutzung der Geothermie hat dazu gefiihrt, dass
bis 2004 in Deutschland 30 geothermische Anlagen gréBer 100 kW, (Abb. 8.22) mit einer
gesamt installierten Leistung von 104,6 MW,, betrieben wurden (Schellschmidt et al., 2005).
Weitere 15 Projekte sollen bis 2010 fertiggestellt sein. Damit waren insgesamt 231 MW,
installiert, die elektrische Leistung aus geothermischen Anlagen betriige dann 18 MW..

Eine Ubersicht (iber Standorte und Details der sich derzeit in Planung oder Umsetzung be-
findlichen Geothermieprojekte bietet das geothermische Informationssystem fir Deutsch-
land. Dieses wird vom Leibniz-Institut fiir Angewandte Geophysik (LIAG) im Geozentrum
Hannover entwickelt und kann Uber das Internet recherchiert werden (www.geotis.de).

Die Forschung zur tiefen Geothermie in Deutschland zielt vor allem darauf ab, durch tech-
nische Innovationen die Kosten fiir Exploration und Nutzung geothermischer Ressourcen zu
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mindern. Beispiele flir Forschungsprojekte sind die gerade in Betrieb genommene Hot-Dry-
Rock-Anlage in Soultz-sous-Forets und das GeneSys-Projekt, das Bliro- und Laborrdume fir
rund 1000 Bedienstete des Geozentrums Hannover mit Warme aus einer Geothermieanlage
mit innovativer Ein-Bohrloch-Technologie versorgen soll (Infobox 11).
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Abbildung 8.22: Installierte geothermische Anlagen mit mehr als 100 kW, und deren Leistung
in Deutschland seit 1955 sowie ein Szenario der Entwicklung bis 2010 (Schell-
schmidt et al., 2005).

8.7 Energierohstoff-Lieferanten Deutschlands

Deutschland ist bei allen Energierohstoffen mit Ausnahme von Braunkohle in hohem MaBe
von Importen abhangig. Anndhernd 90 % des Urans bezieht Deutschland aus Frankreich,
Kanada, GroBbritannien und den USA. Daher und mit Blick auf die gute Vorratssituation
sind Lieferengpasse fir Uran nicht absehbar. Die Situation der wichtigsten Lieferlander fir
die einzelnen fossilen Energierohstoffe Erddl, Erdgas und Kohle wird im Folgenden ndher
beleuchtet. Dabei werden die Entwicklung der Reserven und der Férderung sowie die noch
geschatzten Ressourcen analysiert. Des Weiteren erfolgt ein Ausblick auf weitere potenzielle
Lieferanten.

8.7.1 Erdol-Lieferlander

Einer naheren Betrachtung werden die sieben flihrenden Lieferlander unterzogen, die im
Jahr 2007 jeweils mehr als 2,5 Mt geliefert haben und auf die gemeinsam lber 83 % der
Importe entfielen (Tab A 8-1). Die Entwicklung der Reserven und der Férderung ab 1960
beziehungsweise 1970 ist in Abbildung 8.23 in der Reihenfolge der im Jahr 2007 nach
Deutschland gelieferten Menge an Erdél dargestellt. Flir Russland, Kasachstan und Aserbai-
dschan liegen separate Reservenangaben erst seit 1990 vor. Zusatzlich sind die Ressourcen
Ende 2007 angeflhrt.
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Abbildung 8.23: Entwicklung der Reserven und der Forderung sowie geschatzte Ressourcen Ende
2007 bedeutender Rohdllieferlander Deutschlands.

Ausgehend von den vorliegenden Darstellungen kénnen die Lander generell in zwei Kate-
gorien untergliedert werden:

1. Lander mit riickgéangigen Reserven und fallender Férderung. Hierzu zahlen Norwegen,
GroBbritannien und Syrien, das zuk(linftig auch mit sinkender Férderung rechnet.

2. Lander mit steigenden beziehungsweise konstanten Reserven und steigender Férde-
rung. Hierzu zahlen insbesondere Kasachstan und Aserbaidschan aber auch Libyen
und Russland.

Entsprechend dieser Zuordnung wird sich die Bedeutung letzterer Lander fir die zukinfti-

gen deutschen Erddlimporte andern. Wahrend die Anteile des Nordseedls, das gegenwartig
zusammen mit den danischen Lieferungen etwa 30 % erreicht, zurlickgehen werden, dirfte
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der Anteil aus Landern wie Kasachstan und Aserbaidschan aber auch Libyens steigen. Die
Hohe der russischen Lieferungen hangt dagegen von weiteren Faktoren ab. Entscheidend
sind einerseits die weitere Entwicklung der Férderung, die 2008 leicht riickgangig war, an-
dererseits die Entwicklung der Exporte in andere Regionen, insbesondere in den asiatischen
Markt.

Da Erddl ein weltweit gehandeltes Produkt ist, kdnnen auch andere Anbieter flr die Versor-
gung Deutschlands in Frage kommen. Entsprechend der Lage beim verbleibenden Potenzial
(Abb. 3.3) bieten sich hierfiir die OPEC-Staaten am Persischen Golf, Nigeria, Angola, Brasilien
und Venezuela an, allerdings mit der Konsequenz, dass die OPEC-Anteile an den deutschen
Importen zunehmen. Die Verfligbarkeit am Weltmarkt hangt von der globalen Situation von
Angebot und Nachfrage ab. Unter diesem Gesichtspunkt erscheint das Engagement deut-
scher Erdélfirmen im Ausland zur Erhéhung der Versorgungssicherheit wichtig.

8.7.2 Erdgas-Lieferlander

Einer naheren Betrachtung werden die drei fihrenden Lieferlander unterzogen, auf die im
Jahr 2007 Uber 96 % der Importe entfielen (Tab A 8-2). Die Entwicklung der Reserven und
der Foérderung ab 1950 ist in Abbildung 8.24 in der Reihenfolge der im Jahr 2007 geliefer-
ten Menge an Erdgas dargestellt. Zusatzlich ist die geschatzte GroBe der Ressourcen Ende
2007 angefiuhrt.

Mrd. m¥a
120

700

Horegen
= Produkiion

Resscurean: 4850 Mrd. m*

400

1950 1865 15m 1375 1880 1385 1330 1285 000 2005 1955 1960 1965 1970 1078 1040 1085 1000 1998 2000 20085

M Wl i

3000 120
i Rassrven
= Produition

1855 1960 1965 1970 1975 1380 1885 1380 1995 2000 2005

Abbildung 8.24: Entwicklung der Reserven und der Férderung sowie geschatzte Ressourcen Ende
2007 bedeutender Erdgaslieferlander Deutschlands.

Ausgehend von diesen Darstellungen kénnen die Lieferlander auch flir Erdgas in zwei Ka-
tegorien untergliedert werden:
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1. Lander mit riickgangigen Reserven und fallender Férderung. Hierzu zahlen die Nie-
derlande, die auch nur geringe Ressourcen aufweisen.

2. Lander mit konstanten Reserven und steigender Férderung. Hierzu zahlen Russland
und Norwegen, die zudem noch Uber bedeutende Mengen an Ressourcen verfiigen.
Diese beiden Lander werden auch in Zukunft eine wichtige Rolle bei der Versorgung
Deutschlands mit Erdgas spielen. Bei Russland ist zu berticksichtigen, dass in abseh-
barer Zeit insbesondere die bisher noch nicht entwickelten Reserven in den arktischen
Regionen, insbesondere der Jamal-Halbinsel und des Shtokman-Feldes, erschlossen
werden missen, um den langfristigen Lieferverpflichtungen nachzukommen (Bittkow
& Rempel, 2009).

Als potenzielle Lieferlander kommen ausgehend vom verbleibenden Potenzial (Abb. 4.3) die
erdgasreichen Lander des Nahen Ostens (Iran, Katar, Irak), Nordafrikas (Algerien, Libyen,
Agypten), der Kaspischen Region (Kasachstan, Turkmenistan, Aserbaidschan) und Nigeria
in Frage. Eine entsprechende Diversifizierung der Erdgasimporte setzt allerdings die Schaf-
fung der erforderlichen Infrastruktur voraus. Neben dem Bau neuer, beziehungsweise der
Erweiterung vorhandener Pipelines mussten in Deutschland auch die Voraussetzungen fir
die Anlandung von verflissigtem Erdgas geschaffen werden.

8.7.3 Hartkohle-Lieferlander

Die in Deutschland verbrauchte Braunkohle stammt fast ausschlieBlich aus heimischer For-
derung (Abschnitt 8.3.4). Im Gegensatz dazu wurde die sinkende heimische Férderung
von Hartkohle in den vergangenen Jahren groBtenteils durch steigende Hartkohleimporte
ausgeglichen. Beliefen sich die deutschen Hartkohleimporte 1990 auf 11,7 Mt, so fielen sie
2007 mit 47,5 Mt bereits viermal so hoch aus und deckten rund zwei Drittel des deutschen
Hartkohlebedarfs. Auf die finf fihrenden Lieferlander von Hartkohle (Abb. 8.12), zu denen
Russland, Stdafrika, Kolumbien, Australien und Polen zdhlen, entfielen 2007 knapp 74 %
der Importe. Durch die seit der Jahrtausendwende zu beobachtende stdndige Erhéhung
der russischen Einfuhren avancierte Russland in den Jahren 2006 und 2007 zum gr6Bten
Kohlelieferanten Deutschlands. Nahezu parallel dazu verringerten sich die Einfuhren aus
Polen, was primar auf den Rickgang der dortigen Forderung zurtickzufiihren ist. Alle diese
Lander verflgen fur viele Jahrzehnte Uber ausreichend Reserven fir die Aufrechterhaltung
der gegenwartigen Forderung. Zusatzlich sind flir diese Lander bedeutende Ressourcen
ausgewiesen.
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Abbildung 8.25: Entwicklung der Einfuhr von Hartkohle und Hartkohleprodukten wie Steinkohle,
Steinkohlekoks und Steinkohlebriketts nach Deutschland seit 1991 (nach ver-
schiedenen VDKI-Jahresberichten).
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9 Verfiliigbarkeit der Energierohstoffe
9.1 Dynamik der Erschopfung endlicher Ressourcen

In der Diskussion um die Endlichkeit von Rohstoffen, insbesondere von Energierohstoffen,
sollen verschiedene Begriffe wie Reichweite, Statische Reichweite, Férdermaximum, Peak
Oil oder Verfligbarkeit Aussagen oder Richtwerte Uber das MaBB an Erschépfung der Vorrate
ermdglichen. Dabei impliziert gerade der Begriff Reichweite direkt die Frage, wie lange der
Rohstoff noch reicht. Ob sich das Reichen des Rohstoffes darauf bezieht, bis wann samtliche
Bedirfnisse aus der Nutzung des Rohstoffes befriedigt werden kdnnen, oder auf die letzte
Produktion vor der absoluten Erschépfung aller Lagerstatten oder eine andere Situation
zwischen diesen Extremen, ist in aller Regel nicht definiert.

9.1.1 Statische Reichweite

Eine gewisse Scharfung des Begriffes Reichweite stellt die Statische Reichweite dar. Diese
Statische Reichweite wird berechnet als Verhaltnis der Reserven zu der aktuellen Jahrespro-
duktion. Im Ergebnis steht eine Jahreszahl, beispielsweise 40 Jahre flr Erddl, die besagt, ab
wann kein Erdél aus den heute bekannten Mengen mehr da ware, wenn von jetzt an jedes
Jahr konstant, also statisch, produziert wirde. Da bisher in keinem Jahr die gleiche Menge
an Erdol produziert wurde wie im Vorjahr und sich auch die bekannte Menge an produzier-
barem Erdél jahrlich andert, lieBe diese Statische Reichweite bereits fur das Folgejahr keine
Vorhersage zu. Tatsachlich werden bei vielen Rohstoffen, darunter auch Erdél, Uber die
Jahre relativ konstante Statische Reichweiten beobachtet (Abb. 9.1). So bewegte sich die
Statische Reichweite von Erddl von 1945 bis heute zwischen 20 und 45 Jahren. Seit tber 20
Jahren schwankt dieser Wert nur noch zwischen 40 und 45 Jahren. Grund hierflr ist, dass
die Olindustrie fortwdhrend exploriert, neue Lagerstitten entdeckt und durch technische
MaBnahmen das Potenzial bereits in Produktion befindlicher Lagerstatten erweitert. Dadurch
bekommt die Statische Reichweite eher den Charakter einer Art Zustandsbeschreibung der
betreffenden Rohstoff extrahierenden Industrie. Wenn also die Statische Reichweite plotz-
lich deutlich sinken wirde, kénnte das bedeuten, dass im besagten Verhaltnis die Menge
an noch produzierbarem Erddl, also die Reserven und Ressourcen, starker nachlassen, als
der Bedarf es erfordert. Das kdénnte als Zeichen gewertet werden, dass in der Industrie ein
nachlassendes wirtschaftliches Interesse an der ErschlieBung neuer Vorkommen herrscht
oder aber die Exploration und ErschlieBung mit der notwendigen Steigerung der Produktion
nicht mehr Schritt halten.

Aus den geschilderten Sachverhalten ergibt sich, dass die Statische Reichweite nicht dazu
geeignet ist, Aussagen Uber die kiinftige Entwicklung der Produktion von Energierohstoffen
zu treffen. Name und Aussagewert der Statischen Reichweite stehen somit in keinem Zusam-
menhang. Dadurch ist die Verwendung der Statischen Reichweite immer missverstandlich. In
der vorliegenden Studie wird die Statische Reichweite daher nicht fir die Charakterisierung
der Rohstoffverfligbarkeit genutzt.
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Abbildung 9.1: Statische Reichweite von Erdél zwischen 1945 und 2008.

9.1.2 Peak Oil

Als Peak Oil wird allgemein das Allzeit-Férdermaximum an Erddl, also die maximal pro Jahr
jemals geforderte Menge an Rohdél verstanden. Urspriinglich flr die Vorhersage des Forder-
verlaufs von Erddl entwickelt, wird dieses Modell inzwischen von einigen Autoren ebenso
fir Erdgas (Peak Gas) und sogar flir Kohle (Peak Coal) verwendet. Die Theorie von Peak
Oil leitet sich aus den Annahmen der vom amerikanischen Geologen Marion King Hubbert
(1903 bis 1989) entwickelten Hubbertkurve her. Danach wird die weltweite Férderung von
Erdol zunachst stetig ansteigen und dann, sobald die Halfte des Erddls geférdert wurde,
irreversibel zurtickgehen. Da nach dieser Theorie bei Peak Oil die Halfte der Erdélmenge
verbraucht sein wird, wird dieser Punkt auch Depletion Midpoint genannt. Die Richtigkeit
der Annahmen zu Peak Oil wird einerseits damit begrindet, dass Vorhersagen von Hubbert
zum Verlauf der Erdélférderung in den USA tatsachlich zutrafen

Nach der Peak-Oil-Theorie kann im Idealfall der kiinftige Verlauf der weltweiten Erddlpro-
duktion einschlieBlich des Peak Oil schon frithzeitig aus der bisherigen Produktion und der
Entdeckungsgeschichte der Olfelder durch Anpassung von Typkurven vorhergesagt werden.
Allerdings sind Berechnungen, Darstellungen, Definitionen und Ausgangsdaten verschiede-
ner Peak-0il-Modelle uneinheitlich, wodurch sich aus dieser Theorie ein groBes Spektrum
an moglichen Produktionsverlaufen ergibt (Abb. 9.2, 9.3). Wahrend zu Beginn der Peak-
Oil-Diskussion vor allem sogenannte Hubbertkurven als Grundlage genommen wurden,
nutzen jingere Einschatzungen auch Ansatze wie Backdating-Methode, Creaming Curves,
das Hotelling-Modell und probabilistische Modelle.

Die Szenarien der mdglichen Entwicklung der Erdélférderung in den Abbildungen 9.2 und
9.3 weisen Peak Oil zwischen 2007 und 2070 aus. Unterschiede ergeben sich unter anderem
aus der Berlicksichtigung von nicht-konventionellem Erddl. Bemerkenswert ist, dass die
Mengen an insgesamt forderbarem Erddl in den verschiedenen Modellen, erkennbar an den
Flachen unter den Férderkurven, stark voneinander abweichen. Hier gehen unterschiedliche
Annahmen Uber das Gesamtpotenzial in die Betrachtungen ein. In die Darstellung nach
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ASPO (2008) wurden zur besseren Vergleichbarkeit die Férderung von NGL und Erddl aus
der Arktis und der Tiefsee mit einbezogen, obwohl diese im Sinne von Campbell zum nicht-
konventionellen Erddl zu rechnen sind. Insgesamt zeigt sich, dass gerade das zu Grunde
gelegte Gesamtpotenzial ein wesentlicher Unsicherheitsfaktor bei der Prognose kinftiger
Forderentwicklungen ist. Bei der Kombination aus konventionellem und nicht-konventio-
nellem Erd6l (Abb. 9.3) ist mit Ausnahme der Kurve von Odell (2000), deren Maximum bei
2070 liegt, nur eine geringfligige Verschiebung des Peak Oil zu erkennen.
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Abbildung 9.2: Beispiele flir prognostizierte Férderverlaufe mit Peak Oil von konventionellem Erd-
ol.

Im Gegensatz zu den Peak-0Oil-Modellen, die per se darauf ausgerichtet sind, den Zeitpunkt
des Maximums der Erddlférderung vorherzusagen, weisen Bedarfsszenarien einhergehend
mit den zu Grunde liegenden Wachstumsprognosen in der Regel stetige Anstiege des Erd-
Olverbrauchs bis in weite Zukunft aus. Diese Szenarien berlicksichtigen allerdings nicht die
Vorratssituation.
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Abbildung 9.3: Beispiele fiir prognostizierte Forderverlaufe mit Peak Oil von konventionellem und
nicht-konventionellem Erddl.
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9.1.3 Verfiigbarkeit

Die Geschichte der Férderung fossiler Energietrager bis heute zeigt, dass bisher nicht primar
die geologische Verfligbarkeit fur die Produktion ausschlaggebend war. Vielmehr entwickelte
sich eine steigende Nachfrage als Folge technologischen Fortschritts, gesamtwirtschaftlicher
und geopolitischer Prozesse, der hohen Wertschépfung und des jeweiligen Investitionskli-
mas. Diese Nachfrage und die hohen Gewinne waren ein steter Anreiz, neue Lagerstatten
zu suchen und zu erschlieBen. Das mag sich angesichts der Endlichkeit der fossilen Roh-
stoffe kiinftig andern, in der Vergangenheit jedoch war das Wechselspiel von Angebot und
Nachfrage die treibende Kraft sowohl flr die ErschlieBung neuer Felder und neuer Gebiete,
wie auch fur die Aufgabe nicht mehr rentabler Felder.

So ist auch der Begriff Reserve nicht allein durch geologische Kriterien definiert, sondern
setzt voraus, dass der Abbau wirtschaftlich profitabel ist (Abschnitt 2.4.2). Durch den tech-
nischen Fortschritt und in Ermangelung von kostengiinstigeren Alternativen konnten in der
Vergangenheit immer mehr Lagerstatten als wirtschaftlich eingestuft werden und damit zur
Erhdéhung der Reserven beitragen. In welchem Umfang diese Entwicklung fortgesetzt wer-
den kann, hangt wesentlich davon ab, ob Wirtschaft und Politik die Herausforderungen, die
mit einem gréBeren Explorations- und Férderaufwand in Frontiergebieten verbunden sind,
annehmen. So gesehen stellt die geologische Verfligbarkeit keine unabhangige GréBe dar,
sondern kann nur im Kontext mit dem wirtschaftlichen Umfeld gesehen werden.

Das Zusammenspiel geologischer, politischer und wirtschaftlicher Faktoren zusammen mit
der technologischen Entwicklung kann zu unvorhersehbarer Dynamik bei der Verfligbarkeit
von Energierohstoffen filhren. So bedeuten Phasen mit starken Erhéhungen des Olprei-
ses zusatzliche Belastungen fir die Erddlimportlander, mit dem positiven Effekt, dass das
Bedlirfnis zum sparsamen Umgang mit dem endlichen Rohstoff wachst. Mit steigenden
Energierohstoffpreisen erhdht sich zudem die Bereitschaft zur verstarkten Exploration und
ErschlieBung von Lagerstatten, die bislang als nicht wirtschaftlich galten. Ein starker Olpreis-
verfall, der flir den Verbraucher zunachst lukrativ erscheint, fihrt zu starken Einnahmever-
lusten bei den Erdélproduzenten und -exporteuren und langfristig zu einem Rickgang der
Explorationsaktivitdten. Der daraus resultierende Rickgang der Reserven kann wiederum
Auswirkungen auf das kiinftige Energierohstoffangebot und das Preisniveau haben, indem
er infolge der Angebotsverknappung die Preise wiederum in die Héhe treibt.

Zwischenzeitliche Einnahmeverluste bei den Erddlexportlandern kdnnen bei einer starken
Erddlabhangigkeit der jeweiligen Wirtschaft zu einem Konjunkturabschwung flihren. So
sanken die Staatseinnahmen Nigerias, die zu etwa 85 % aus der Erddlbranche stammen,
von USD 4,4 Mrd. im Oktober 2008 auf rund USD 2,9 Mrd. im November 2008. Als Folge
der Asienkrise mit dem Rlckgang der Erddlnachfrage und der Uneinigkeit innerhalb der
OPEC verzeichneten die OPEC-Lander 1998 Einnahmeverluste von rund USD 50 Mrd., was
etwa einem Drittel der geplanten Einnahmen aus dem Olgeschéaft entsprach. Diese Erfah-
rung war wichtiger Beweggrund fir die OPEC-Lander, die selbst auferlegte Férderdisziplin
strenger einzuhalten.

Im Laufe der Geschichte gab es aus unterschiedlichen Grinden immer wieder Stérungen

im Energiemarkt, die die Verfugbarkeit der Rohstoffe beeinflussten (Fattouh, 2007 b). Hier
spielen komplementare Interessen von Produzenten und Konsumenten, staatliche Einfluss-
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nahme und Unsicherheiten flir das Investitionsverhalten durch wirtschaftliche, finanzielle
und politische Rahmenbedingungen eine entscheidende Rolle.

Komplementdre Interessen von Produzenten und Konsumenten zeigen sich beispielsweise
in dem Verhalten von OPEC und IEA. Die OPEC besitzt mit der Mdglichkeit der Festlegung von
Férderquoten ein wirkungsvolles Instrument zur Beeinflussung des Erdélmarktes. Ziel dieser
Organisation ist es, so viel Erdél fordern zu kdnnen, dass sie die Nachfrage bei einem kons-
tant hohen Preis befriedigen kann. Uberangebote aber auch Verknappungen sind ungiinstig
fir den Handel. Um sich gegen unerwartete Stérungen zu schiitzen, wird angestrebt, die
Forderkapazitdt stets um einige Prozentpunkte Uber der tatsachlichen Férderung zu halten
(Abb. 9.4). Die Differenz zwischen Kapazitat und Férderung, die sogenannte Ersatzkapazitat,
wird als maoglicher Indikator fiir das Risiko kurzfristiger Lieferengpdsse angesehen und hat
Einfluss auf den Spotpreis (Fattouh, 2007 a).

Als Gegengewicht zum OPEC-Kartell haben die OECD-Lander 1974 die IEA gegriindet. Sie
schatzt die kurz- und langfristige Nachfrage nach fossilen Rohstoffen ab. Diese im jahr-
lichen World Energy Outlook 2008 (IEA, 2008 a) veroffentlichte Analyse dient auch den
produzierenden Landern als Anhaltspunkt fiir Investitionen. Durch die rasche wirtschaftliche
Entwicklung in Landern auBerhalb der OECD ist in den letzten Jahren die globale Nachfra-
ge in einem unerwarteten Ausmal angestiegen, so dass die Ersatzkapazitat schrumpfte.
Diese geringe Ersatzkapazitat wird als ein moglicher Grund firr die steigenden Preise der
vergangenen Jahre bis 2008 angesehen (Abb.9.4).
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Abbildung 9.4: Entwicklung der weltweiten Forderkapazitdt und der Produktion zwischen 1966
und 2006. Die Differenz wird als Ersatzkapazitat bezeichnet (Kloppers & Yaeger,
2008).

Analog zur Ersatzkapazitat auf Produzentenseite existiert auf Verbraucherseite die nationale
Bevorratung. Sie hat die Funktion, unvorhergesehene Versorgungsengpasse abzufedern. Die
nationalen Krisenvorrate dirfen nur bei physischen Stérungen und keinesfalls zur Preisbe-
einflussung eingesetzt werden. Diese strategische Reserve wird von der IEA beaufsichtigt
und kann die aktuelle Versorgung fur die OECD etwa 52 Tage lang aufrechterhalten. In

Energierohstoffe 2009



Deutschland ist es die Aufgabe des Erddlbevorratungsverbands (EBV), Vorrate an Erdol
und Erddlerzeugnissen im Umfang von mindestens 90 Verbrauchstagen zu halten. Alle
Unternehmen, die die betreffenden Produkte im Inland herstellen oder nach Deutschland
importieren, sind Pflichtmitglieder des EBV. Entsprechend existieren auch flir den Gasmarkt
Pufferkapazitaten, die jedoch nicht per Gesetz vorgeschrieben sind, sondern tages- oder
jahreszeitliche Schwankungen in Angebot und Nachfrage ausgleichen (Abschnitt 8.2.4) und
damit bislang eher ein betriebswirtschaftliches als ein politisches Instrument darstellen.

Ein zunehmendes MaB an staatlicher Einflussnahme auf die Gewinnung von Energieroh-
stoffen lasst sich beispielhaft fir Erddl und Erdgas an dem Verhéltnis der groBen interna-
tionalen (IOC) zu den nationalen Ol- und Gasfirmen (NOC) erkennen (Infobox 1). Bis zum
Beginn der siebziger Jahre wurde der Internationale Olmarkt durch die I0Cs beherrscht,
bevor die Ara der sieben Schwestern durch die Ara der OPEC abgeldst wurde (Abb. 9.15).
Auch heute, in der Ara des globalen Marktes ist der Einfluss der IOCs und der Independents
noch erheblich (Infobox 1). Mit zunehmendem Einfluss der NOCs stellt sich die Frage, ob
und in welchem MaBe eine NOC als Regierungsinstitution anzusehen ist und wie weit sich
politische Ziele von Regierungen auf Firmenstrategien auswirken. Durch die Verankerung
nationaler, sozialer oder militarischer Prioritaten im Handeln von NOCs kann die wirtschaft-
liche Leistungsfahigkeit absinken. Zudem kdnnen fallweise Gewinne der NOCs nur unzurei-
chend unternehmerisch genutzt werden. Nach Jaffe (2007) hinken NOCs den IOCs in ihrer
Wirtschaftlichkeit mehrheitlich hinterher, weil sie Olprodukte subventionieren und technisch
nicht so effizient arbeiten wie die I0Cs. Durch die fehlenden Gewinne muss mit gréBeren
Schwierigkeiten bei der ErschlieBung neuer Lagerstatten und bei der Ausweitung der Pro-
duktion gerechnet werden, als dies in der Vergangenheit bei den IOCs der Fall war.

Weitere staatliche Einflussnahme auf die Verfligbarkeit der Energierohstoffe kann zudem
durch Subventionen oder Gesetzgebung erfolgen. So férdern einige Nationen wie China
und Indien aber auch Lander der OPEC durch massive Subventionen den Konsum fossi-
ler Energietrager, um ihre nationale Wirtschaft an zentraler Stelle zu beleben. Laut IEA
betrugen die Subventionen 2007 im asiatischen Raum rund USD 100 Mrd. Angesichts
des hohen Olpreises mussten Asiens Regierungen Mitte 2008 die Subventionen allerdings
kirzen (EID, 2008). Andere Lander versuchen, die Nutzung einzelner Energierohstoffe mit
Hilfe der Gesetzgebung zurlickzufahren. Angefliihrte Motive sind hier beispielsweise der
Umweltschutz, die Reduzierung von CO,-Emissionen, die angestrebte Unabhangigkeit von
endlichen Energierohstoffen und Marktvorteile durch technische Innovationen. Begleitet
werden diese Entwicklungen haufig durch unterstiitzende MaBnahmen zur Steigerung der
Energieeffizienz, der Belebung der Nutzung anderer Energierohstoffe und der Entwicklung
und Markteinfihrung umweltfreundlicher, nachhaltiger, regenerativer Energieformen.

Investitionen sind der zentrale Faktor dafir, dass neue Lagerstatten entdeckt, Techni-
ken zum Abbau der Energierohstoffe entwickelt und Infrastruktur zu Produktion, Verarbei-
tung und Transport verfiigbar gemacht werden. Dabei ist bekannt, dass Investitionen den
Rohstoffpreisen zeitlich nachhangen. Bei der in Abbildung 9.5 ersichtlichen zeitversetzten
Korrelation zwischen Olpreis und Investitionen muss beriicksichtigt werden, dass in Zeiten
hoher Olpreise auch die Explorationskosten, beispielsweise durch die Kosten fiir Tiefwas-
serbohrschiffe oder Rohstoffpreise fiir Rohre, steigen. Hohe Preise flr Eisenerz, Stahl und
andere Rohstoffe sind damit sowohl Ursache als auch Folge von hohen Preisen fiir Ol und
Erddlprodukte. Der IHS/CERA Upstream Capital Cost Index (Yergin, 2008) zeigt, dass sich die
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Kosten fur Exploration und Produktion zwischen 2005 und 2008 weltweit nahezu verdoppelt
haben. Ein Zusammenhang zwischen Investitionen und Erddlproduktion ist indessen nicht
unmittelbar erkennbar, da von der Exploration tGber die ErschlieBung bis zur Férderung aus
einem Erddlfeld bis zu einem Jahrzehnt oder ldnger vergehen kann. Diese Zeit verlangert
sich noch einmal erheblich bei der Erkundung und ErschlieBung von Frontiergebieten. Umso
bedeutender ist die Einsicht, dass Versorgungssicherheit nur dann gegeben ist, wenn In-
vestitionen frihzeitig und unabhangig von kurzfristigen Wirtschaftsentwicklungen getatigt
werden.
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Abbildung 9.5: Vergleich der Entwicklung von Rohdlpreis und Investitionen im Erdélsektor seit
1970 (NPC, 2008).

Dieser Einsicht steht in gewisser Hinsicht die Situation der Energierohstoffmarkte entgegen.
Unsicherheiten, ob kinftige Investitionen zum richtigen Zeitpunkt und in ausreichendem
MaBe getatigt werden, ergeben sich daraus, dass der weitaus groBte Teil der zukinftigen
Zuwéchse von Ol- und Gaslagerstatten unter der Kontrolle von NOCs in Nicht-OECD-Landern
zu erwarten ist. Zudem werden in Zeiten niedriger Olpreise nur zdgerlich Kredite fiir In-
vestitionen aufgenommen und vergeben. Ausreichende und rechtzeitige Investitionen sind
insbesondere bei langfristig berechenbaren, stabilen Energie- und Finanzmarkten maoglich.
Investitionen, die zu friih erfolgen, kénnen zu einem Uberangebot mit Preisverfall und Verlus-
ten flihren. Bleiben jedoch Prospektion, Exploration und Entwicklung von Erddllagerstatten
in den Frontiergebieten aus, so kdnnen Versorgungsengpasse in den Erdélimportlandern
die Folge sein.

Der Begriff der Verfligbarkeit von Energierohstoffen hat also an jedem Punkt der Prozess-
kette von der Lagerstatte bis zum Endverbrauch eine andere Bedeutung. So wird ein an
Erddlvorkommen reiches Land unter der Verfligbarkeit etwas anderes verstehen als ein
Erdol produzierendes Unternehmen, ein Raffineriebetrieb oder der Autofahrer an der Tank-
stelle. Die Verfugbarkeit von Energierohstoffen mit Blick auf die gesamte Prozesskette kann
durch geologische Bedingungen, durch die technische Machbarkeit der Produktion, durch
Transportbeschrankungen, durch Infrastrukturgegebenheiten, durch politische Rahmenbe-
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dingungen und Besonderheiten der wirtschaftlichen Situation der Markte beeinflusst werden.
Schwerpunkt der folgenden Ausfuihrungen zu der Verflgbarkeit der einzelnen Energieroh-
stoffe wird die geologische Verfligbarkeit sein. Dabei wird gegebenenfalls auch auf ableitbare
Konsequenzen in den Ubrigen EinflussgréBen der Verfligbarkeit eingegangen.

9.2 Verfugbarkeit geothermischer Energie

Die Entwicklung der geothermischen Stromerzeugung beschrankte sich in den letzten
Jahrzehnten weitgehend auf Lander, in denen aufgrund glnstiger geologischer Bedingun-
gen Hochtemperatur-Lagerstatten ausgebeutet werden konnten. Die Stromerzeugung aus
Hydrothermal-Lagerstatten mit niedriger Temperatur und aus undurchlassigen Gesteinen
mit Hilfe der HDR-Technik ist weltweit noch in der Erprobungsphase, so dass die kiinftige
Entwicklung erst nach einer Bewahrung der eingesetzten Methoden abgeschatzt werden
kann. Bedeutsame EinflussgroBen fir die Entwicklung und Prognosen geothermischer Ener-
gienutzung sind vor allem die Entwicklung der Energiekosten vor allem bei Kohle und Erdgas,
Fortschritte der technischen Entwicklung der Erdwarmenutzung und politische Vorgaben und
FérdermaBnahmen flr die Geothermie.

Zwischen 1975 und 1980 stieg die installierte geothermische Leistung weltweit stark an.
Von 1980 bis 2005 blieb die Steigerung annahernd konstant bei etwa 200 bis 250 MW, pro
Jahr und setzte sich bis 2007 fort (Bertani, 2008). Extrapoliert man diesen Trend bis 2010,
erhalt man mit 11 GW, in etwa die Prognose der International Geothermal Association (IGA)
(Abb. 9.6; IGC, 2007).
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Abbildung 9.6: Entwicklung der weltweit installierten Leistung zur geothermischen Stromproduktion
von 1975 bis 2005 sowie zwei Prognosen fiir das Jahr 2010 (Daten aus Lund et
al., 2005; Bertani, 2005; Prognosen flr das Jahr 2010: International Geothermal
Association (IGA); US Geothermal Energy Association (GEA); Gawell & Greenberg,
2007).
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Die Wirtschaftlichkeit einer geothermischen Stromerzeugung wird wesentlich durch Bohr-
kosten und Reservoirqualitat beeinflusst. Je héher der Energiegehalt des Reservoirs ist,
desto weniger Bohrungen werden fir die gleiche Kraftwerksleistung benétigt. In diesem
Zusammenhang spielt auch die binare Kraftwerkstechnik mit Hilfe der ORC- und Kalina-
Verfahren (Abschnitt 7.2.2) eine Rolle. Auch kann die Wirtschaftlichkeit eines Standard-
Dampf-Kraftwerkes in vielen Fallen durch ein nachgeschaltetes Binarkraftwerk erheblich
gesteigert werden. Normalerweise wird die kondensierte Flissigkeit nach Durchlaufen der
Dampfturbine mit hoher Temperatur wieder in die Lagerstatte injiziert. Die Restenergie die-
ser Flissigkeit bleibt dadurch ungenutzt. Ohne zusatzliche Bohrkosten kénnte man dieser
Flissigkeit in einer ORC- oder Kalina-Anlage weitere Energie entziehen. In vielen Fallen
ware diese Kaskadennutzung eine sehr effektive und heute bereits einsetzbare Mdglichkeit
zur zusatzlichen Energiegewinnung und Effizienzsteigerung.

Ein weiterer Gesichtspunkt, der aktuell zunehmend diskutiert wird, ist die sogenannte Erdol-
Koproduktion. Viele seit Jahren existierende Erdélbohrungen fordern erhebliche Mengen an
Wasser mit einer Temperatur bis 200 °C. Die Energie dieser Wasser wird derzeit nicht zur
Energiegewinnung genutzt. Im Gegenteil missen diese Wasser oft mit erheblichen Kosten
entsorgt werden. Nach der Trennung des Ols vom Wasser in Separatoren wére eine Ener-
gienutzung in ORC- oder Kalina-Anlagen heute bereits ohne zusatzlichen Entwicklungsauf-
wand wirtschaftlich machbar. Daraus werden 1000 bis 5000 MW, geothermischer Leistung
fir moglich gehalten (Forseo, 2008).

Die Weiterentwicklungen bereits vorhandener Methoden, wie der Einsatz superkritischer
Fluide, Transmissivitatsverbesserungen in HDR-Bohrungspaaren, bessere und kostenglins-
tigere Bohr- und Kraftwerkstechnik kénnten in naher Zukunft die Steigerungsraten der
geothermischen Stromproduktion weltweit forcieren. Sowohl Gawell & Greenberg (2007)
als auch der World Energy Outlook (IEA, 2006) gehen von erheblichen Steigerungen aus.
Letztere halten im Jahr 2030 eine jahrliche geothermische Stromproduktion von 185 TWh
fir moglich. Fur 2050 prognostizieren die erstgenannten Autoren eine installierte Leistung
von 140 GW,, beziehungsweise 1400 TWh pro Jahr (Abb. 9.7). Unter Verwendung kulnstli-
cher geothermischer Systeme (HDR oder Enhanced Geothermal System, EGS) wird bis ins
Jahr 2050 eine geothermische Kapazitat von bedeutend mehr als 150 GW, prognostiziert
(Rybach, 2008).
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Abbildung 9.7: Prognosen zur Entwicklung der geothermischen Stromerzeugung (links, Bertani,
2008) und der direkten Warmenutzung (rechts, Friedleifsson et al., 2008).
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Ein weiterer Gesichtspunkt bei der Nutzung geothermischer Energie ist die Einsparung von
CO,-Emissionen (Rybach, 2008). Geothermische Verfahren arbeiten ohne Verbrennung
und verursachen damit wenig bis keine Treibhausgasemission. Der CO,-AusstoB3 heutiger
Geothermiekraftwerke liegt bei etwa 120 g/kWh. Es wird erwartet, dass dieser mit ver-
besserter Technologie auf 10 g/kWh reduziert werden kann (Rybach, 2008). Bei einer fir
2050 geschatzte Stromproduktion aus Geothermie von 1000 TWh/a kénnte die Emission
von mehreren Hundert Millionen Tonnen CO, eingespart werden, abhangig davon welcher
fossile Energietrager substituiert wird. Warmeproduzierende Erdwarmeanlagen, deren War-
mepumpen mit Elektrizitat aus fossilbefeuerten Kraftwerken betrieben werden, reduzieren
die CO,-Emission verglichen mit Olbrennern um 50 %. Falls der Warmepumpen-Strom aus
erneuerbaren Quellen wie Wasserkraft stammt, betragt die Reduktion 100 %. Aufgrund
des erwarteten Wachstums der Direktnutzung einschlieBlich Erdwarmepumpen kénnte pro
Jahr die Emissionsvermeidung durch Geothermie nach Friedleifson et al. (2008) mehr als
300 Millionen Tonnen CO, betragen.

9.3 Verfugbarkeit Uran

Trotz einer nachhaltigen Marktbelebung, die héhere Kostenkategorien wirtschaftlich ab-
baubar gemacht hat, werden als Reserven fiir Uran konservativ und aus Griinden der Ver-
gleichbarkeit die bis USD 40/kg U wirtschaftlich gewinnbaren Mengen definiert. Das waren
2007 etwa 1,77 Mt U an Gesicherten Reserven (Reasonably Assured Resources, RAR). Der
Vergleich dieser Uranreserven mit dem derzeitigen jahrlichen Verbrauch von 0,041 Mt U
zeigt auf, dass selbst wenn keine sekundaren Versorgungsquellen genutzt wiirden, sogar fir
mehrere Jahrzehnte ausreichend Uran zur Verfiigung steht. In der Vergangenheit wurden bei
hdéheren Uranpreisen die Reserven mit Gewinnungskosten bis USD 80/kg U betrachtet und
im Hinblick auf noch hdhere Preise sogar die Kategorie gewinnbar bis USD 130/kg U und
dariber hinaus in Betracht gezogen. Die derzeitige Marktlage erlaubt diese Einbeziehung
hdéherer Kostenkategorien. Die Reserven (RAR), gewinnbar bis USD 80/kg U, belaufen sich
auf 2,60 Mt U, die bis USD 130/kg U auf 3,34 Mt U jeweils einschlieBlich der RAR zu niedri-
geren Gewinnungskosten. Dadurch ware bei geanderter Nachfrage und damit wahrscheinlich
verbundenen hdheren Preisen noch einmal eine erhebliche Verlangerung der Lebensdauer
von konventionellem Uran als Energierohstoff erreicht.

In die Analyse der Verfugbarkeit kénnen auch die Vorrate der Kategorie der Vermuteten
Ressourcen (Inferred Resources, IR) mit einbezogen werden, da diese mit geringem Aufwand
zu Reserven Uberflihrt werden kdénnen. So kann damit gerechnet werden, dass die groBen
Mengen Vermuteter Ressourcen gewinnbar bis USD 40/kg U erschlossen werden, bevor die
RAR zu Gewinnungskosten Uber USD 40/kg U abgebaut werden. Alle bekannten Vorrate
(RAR + IR) sind in der folgenden Ubersicht zusammengestellt (Tab. 9.1).
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Tabelle 9.1: Bekannte Uranvorrate nach Gewinnungskosten (IAEA/NEA, 2008).

Reserven/Ressourcen Vorratskategorie Menge (t U)
RAR < USD 40/kg U 1766 400
Vermutete Ressourcen < USD 40/kg U 1203 600
RAR 40 - USD 80/kg U 831 600
Vermutete Ressourcen 40 - USD 80/kg U 654 800
RAR 80 - USD 130/kg U 740 300
Vermutete Ressourcen 80 - USD 130/kg U 272 200
Bekannte Vorrdte gewinnbar bis USD 130/kg U 5468 900

Die bekannten Vorrate von uber 5,4 Mt Uran in konventionellen Lagerstatten kénnen als
planbare GroBe der kiinftigen Versorgung angesehen werden. Dabei wird davon ausgegan-
gen, dass die Gewinnungskosten keine entscheidende Rolle spielen und bei entsprechendem
Bedarf diese Vorrate tatsachlich in den Kreislauf gelangen, da die Kosten der bergmannischen
Urangewinnung nur mit 6 bis 10 % in die Stromerzeugungskosten eingehen.

Weltweit waren 2007 2598 Mio. t U als sichere Vorrate, gewinnbar zu Kosten bis USD 80/kg U,
bekannt. Bei dem derzeitigen Deckungsgrad des weltweiten Jahresbedarfs von rund 60 %
durch die Bergbauproduktion wirden die heute bekannten weltweiten sicheren Reserven
etwa 63 Jahre den Bedarf decken kénnen, bei Deckung des gesamten Bedarfs von 64 615t U
lediglich 40 Jahre. Die zusatzlich identifizierten Reserven belaufen sich auf 4456 Mio. t U
(bis USD 80/kg U) bzw. 5468 Mio. t U (bis USD 130/kg U). Hinzu kommen Ressourcen
von insgesamt 7771 Mio. t U (prognostiziert 2769 Mio. t U, bis USD 130/kg U; spekulativ
2973 Mio. t U). Diese Zahlen reprasentieren den aktuellen Stand 2008 und bertcksichtigen
nicht die derzeitige und zuklnftige Explorationstatigkeit. Auf der Basis der vorliegenden
Zahlen existiert eine rechnerische Verfiigbarkeit von mehr als 200 Jahren.

Seit mehreren Jahren tragen die zusatzlichen Versorgungsquellen (Abschnitt 6.1.5) dazu bei,
dass weniger Uran produziert als verbraucht wird. Es ist absehbar, dass diese auch kiinftig
eine Rolle spielen werden. Nach einer Analyse der IAEA (2001) Gber die Uranverfugbarkeit
bis 2030 und daruber hinaus wird damit gerechnet, dass bis zum Jahr 2050 Plutonium als
Mischoxid (MOX) mit bis zu 3600 t U jahrlich und wieder aufbereitetes Uran (REPU) mit
bis zu 2500 t U jahrlich verfligbar sind. Ihr Anteil am jeweiligen Jahresbedarf liegt danach
zwischen 6 und 8 %.

Der Anteil der Lagerbestdnde kdnnte bis 2013 auf Null zurlickgehen. Eine wichtige Rolle
wird dem Kernwaffenuran (HEU) zugeschrieben, das jahrlich bis etwa 15 % des Verbrauches
decken kann und gemaB derzeitiger Vertragslage bis Anfang der 2020er Jahre verfiigbar
ist. Die Wiederanreicherung von Tails soll bis 2011 Anteile zwischen 3 und 8 % ausmachen.
In Funfjahresschritten betrachtet, kdnnte der Versorgungsbeitrag der zusatzlichen Quellen
damit folgende Mengen ausmachen (Tab. 9.2):
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Tabelle 9.2: Abschatzung der verfligbaren jahrlichen Mengen an Uran aus zusatzlichen Quellen

bis 2050.
Jahr Uran aus zusatzlichen Quellen
2007 23336tU
2010 22500t U
2015 17500tU
2020 18000t U
2025 bis 2050 6100tU

Nach der Analyse 2007 der NEA und IAEA wird fir die Entwicklung des Uranbedarfs bis
2030 ein Low- and High-Szenario aufgestellt, wonach der Verbrauch von 2007 bis 2030
kumulativ 1,98 beziehungsweise 2,35 Mt U betragen kann. Nach der Analyse der IAEA wird
im Middle-Szenario zwischen 2007 und 2030 mit rund 2,15 Mt U gerechnet. Die Modellbe-
trachtungen der IAEA gehen nach einer alteren Studie bis 2050 von kumulativ 3,27 Mt U
(Low), 5,27 Mt U (Middle) und 7,45 Mt U (High) aus.

Die World Nuclear Association (2001) hat auf der Basis von Umfragen bei kommerziellen
Einrichtungen eine Projektion des Uranbedarfs bis 2020 in drei Szenarien (Lower, Reference,
Upper) vorgelegt. Im Lower-Szenario wird ein kumulierter Bedarf von 1,16 Mt U bis 2020
erwartet, im Reference-Szenario sind es 1,3 Mt U und im Upper-Szenario rund 1,5 Mt U.

Aus den Analysen der IAEA und WNA kann abgeleitet werden, dass bis 2030 bis zu 450 000 t U
aus zusatzlichen Quellen (Lagerbestéande, HEU, MOX, REPU, Wiederanreicherung) verflig-
bar sein kdnnen. Diese Mengen miussten in diesem Zeitraum nicht produziert werden und
wirden unter optimalen Voraussetzungen der Bedarfsdeckung zugefihrt. Je nach Szenario
ergibt sich zwischen 2007 und 2030 ein gesamter Bedarf an Uran aus der Bergbauproduktion
von 1,5 bis 1,9 Mt U. Das waren im Schnitt jahrlich rund 65 000 bis 82 000 t U. Angesichts
der Reserven von 1,77 Mt U ist dies mdglich. Allerdings missen in dieser Zeit ausreichend
Produktionseinrichtungen betrieben und gegebenenfalls neue errichtet werden. Bei den
derzeitigen Produktionsbetrieben ergibt sich folgendes Bild:

Die von NEA und IAEA 2008 vorgelegte Analyse der Produktionsmadglichkeiten legt als Vor-
ratsbasis die RAR- + IR-Vorrate gewinnbar bis USD 80/kg U zugrunde. Die 2007 betriebenen
Einrichtungen haben eine Bruttokapazitat von etwa 54 370 t U jahrlich. Aufgrund des Aus-
baus bekannter Lagerstatten und der ErschlieBung neuer Produktionskapazitdaten werden
sich die Kapazitaten bis 2015 auf mehr als 95 630 t U pro Jahr erhéhen. Bei etwa 80%iger
Auslastung stiinden 2015 etwa 76 500 t U zur Verfligung. Insgesamt kénnten von 2007 bis
2030 1,57 Mt U erzeugt werden. Unter Einschluss geplanter Betriebe kénnten zwischen 2007
und 2030 etwa 101 200 t U jahrlich produziert werden. Die daraus bis 2030 produzierbare
Menge wiirde bei 80%iger Auslastung knapp 1,86 Mt U erreichen.

Aus diesen Betrachtungen wird erkennbar, dass die Versorgung aus Produktion und zusatzli-
chen Quellen auch bei einem deutlichen weltweiten Ausbau der Kernenergie auch tber 2030
hinaus gesichert ist. Hierbei muss bericksichtigt werden, dass nur ein Teil der Reserven
durch bestehende Betriebe erschlossen ist und Uranressourcen héherer Kostenkategorien
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und eines niedrigeren Explorationsstadiums nicht in diese Berechnungen eingegangen sind,
die das potenzielle Angebot gegebenenfalls zusatzlich erhdéhen.

Als weiterer Faktor bei der Analyse der Verfiigbarkeit ist zu berlicksichtigen, dass die zu-
satzlichen Versorgungsquellen nicht konstant sind. 2007 waren hieraus rund 23300 t U
verflgbar. Diese Menge wird bis 2015 voraussichtlich auf 17 500 t U jahrlich zurlickgehen.
Danach sinkt der Beitrag Uber 2030 hinaus voraussichtlich auf unter 10 000 t U ab. Aus
den sich daraus ergebenden, aus der Produktion theoretisch benétigten Mengen (Tab. 9.3)
ist ersichtlich, dass bei 100%iger Kapazitatsauslastung bis 2025 der Bedarf (hoch) durch
die Kapazitat (hoch) gedeckt werden kann. Eine sich méglicherweise in den Folgejahren
entwickelnde Differenz muss aus neu zu erschlieBenden Lagerstatten und mdglichen zusatz-
lichen Quellen kommen. Flr die Entwicklungen tGber 2030 hinaus liegt eine Modellrechnung
der IAEA vor, die bis 2050 reicht. Fir 2040 wird im Middle Demand Case ein Bedarf von
128 000 t U angenommen. Bei dem angenommenen Bedarfsanstieg musste die Produktion
2050 in etwa 160 000 t U erreichen. Als Konsequenz wird festgestellt, dass bei diesen An-
nahmen eine angemessene Bedarfsdeckung fir 2050 nur erreicht werden kann, wenn neue
Produktionseinrichtungen auf der Basis von prognostizierten und spekulativen Ressourcen
errichtet werden. Das setzt voraus, dass erhebliche Explorationsanstrengungen ndétig sind,
um diese nur ungenau erfassten Mengen in Reserven umzuwandeln.

Tabelle 9.3: Vergleich von prognostiziertem Uranbedarf und angenommenen vorhandenen Pro-
duktionskapazitaten (t U/a) bis 2030.

Jahr Bedarf vorhandene Kapazitaten
niedrig mittel hoch niedrig mittel hoch
2010 70 395 72700 75020 80 685 83700 86 720
2015 76 870 81 600 86 385 95630 106 500 117 420
2020 85390 92 000 98 600 88 525 105550 122 620
2025 90935 100 700 110510 83 840 100 950 118 060
2030 93775 107 850 121955 83130 100 500 117 850

Eine groBe Anzahl von Landern hat sich aufgrund des deutlich steigenden Energiebedarfs,
der kinftigen Energiesicherheit und der diskutierten weltweiten Klimaentwicklung der Nut-
zung der Kernenergie zugewandt. Hierdurch wird der Bedarf an Uran in der Zukunft anstei-
gen. Andererseits kdnnen neue Reaktortypen kinftig auch die Effizienz der Nutzung der
Kernbrennstoffe verbessern, wodurch die geologische Verfiigbarkeit der Rohstoffe weiter
gesteigert wirde.

9.4 Verfugbarkeit Kohle

Kohle ist der nicht-erneuerbare Energierohstoff, der weltweit am reichlichsten vorhanden
ist. Selbst bei deutlicher Steigerung des Verbrauchs ist weder bei der Versorgung mit Hart-
kohle noch bei Weichbraunkohle in den kommenden Jahrzehnten mit einer Einschrankung
der geologischen Verfligbarkeit zu rechnen. Deutlich wird dies im Vergleich der weltweiten
Verbrauchszahlen 2007 von rund 5,5 Gt Hartkohle und 0,9 Gt Weichbraunkohle mit den
ausgewiesenen Reserven in Hohe von 729 Gt Hartkohle und 269 Gt Weichbraunkohle. Wird
auch nur ein geringer Anteil der Ressourcen in Héhe von 15 675 Gt Hartkohle und 4076 Gt
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Weichbraunkohle in Reserven Uberfihrt, ist die geologische Verfiigbarkeit von Kohle noch
Uber viele weitere Jahrzehnte gewahrleistet.

Im Gegensatz zu Weichbraunkohle, die nur in sehr geringem Umfang grenziberschreitend
gehandelt wird, wird Hartkohle weltweit gehandelt und unterliegt dadurch den Beschrankun-
gen des Weltmarktes. So war die Verfligbarkeit von Hartkohle auf dem Weltmarkt zwischen
2004 und 2008 zeitweise recht angespannt, was insbesondere an den volatilen Kohlepreisen
erkennbar ist (Abb. 5.22). Dies lag an dem Uberdurchschnittlichen Verbrauchsanstieg und
den dazu im Verhaltnis unzureichenden Kapazitatserweiterungen sowohl bei der Férderung
als auch bei der Transportinfrastruktur. Derartige zyklische Nachfrage- und Preisschwan-
kungen sind typisch fir alle Rohstoffmarkte, haben aber keine Relevanz fur die langfristige
Verflugbarkeit, sondern lediglich flr kurzfristige Betrachtungen.

Die Beflirchtungen hinsichtlich Verfliigbarkeitsengpassen auf dem Weltmarkt bezogen sich
dabei vorrangig auf Kraftwerkskohle, da hier die gréBten absoluten Zuwachse auftraten. Vor
allem China, das derzeit rund 45 % der weltweiten Hartkohle produziert und selbst konsu-
miert, verdoppelte seinen Hartkohleverbrauch 2007 gegentiber 2000. Auch Indien, mit rund
8 % weltweit drittgréoBter Hartkohleproduzent und mit 9 % Anteil drittgroBter Verbraucher,
steigerte seinen Verbrauch in diesem Zeitraum um fast 50 %. Der weltweite Anstieg beim
Verbrauch von Hartkohlen belief sich in diesem Zeitraum insgesamt auf etwa 49 %, ohne
Bericksichtigung Chinas und Indiens auf knapp 15 % (IEA, 2008b). Gleichzeitig erhdhten in
den vergangenen Jahren vor allem Indien und die VR China neben der einheimischen Férde-
rung ihre Importe und gehdrten 2007 erstmals zu den funf groBten Hartkohleimporteuren.
Zudem kiindigten flr den pazifischen Kohlemarkt wichtige Exporteure wie Indonesien,
Vietnam aber auch Russland mit nationalen Energiestrategien einen zukinftig erhéhten
Eigenbedarf an Kohle an, der zu einer Verringerung der Exportkapazitaten flihren wrde.

Da derzeit nur 16 bis 17 % der weltweit geférderten Hartkohle auf dem Weltmarkt ge-
handelt werden, beeinflusst die Entwicklung des asiatischen Hartkohleverbrauchs und die
damit verbundenen asiatischen Im- und Exporte in besonderem MaBe die Verfligbarkeit
von Hartkohle auf dem Weltmarkt. 2007 deckte Europa nur knapp 41 % des Hartkohlever-
brauchs durch Eigenférderung. Vor dem Hintergrund einer auch weiterhin abnehmenden
Hartkohleférderung in Europa und der damit verbundenen Zunahme der Exportabhdngig-
keit wirde eine Verknappung den europaischen Raum besonders hart treffen. Wahrend der
derzeitigen Finanz- und Wirtschaftskrise, in der (Stand Ende 2008/Anfang 2009) bereits
Investitionen zur Erhéhung der Kapazitaten gestoppt und erste Kohlegruben aufgrund ver-
ringerter Kohlenachfrage geschlossen wurden, stellt sich die Versorgungssituation auf dem
Weltkohlemarkt entspannt dar. Auch kénnte sich im Aufschwung, bei wachsender Nachfrage
und steigenden Preisen, diese Entwicklung rasch wieder umkehren. Mit Blick auf den im
Vergleich zu Industriestaaten haufig viel geringeren Pro-Kopf-Verbrauch an Hartkohle von
Schwellen- und Entwicklungsléandern (Tab. 9.4) in Verbindung mit dem auch kinftig weiter
steigenden Energiebedarf vor allem in der asiatischen Region ist aber weiterhin mit einer
Erhéhung des weltweiten Kohleverbrauchs zu rechnen. Offen ist auch, inwiefern der klinftige
Bedarf insbesondere in Asien durch die dortige Eigenférderung gedeckt werden kann.
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Tabelle 9.4: Pro-Kopf-Verbrauch an Hartkohle ausgewahlter Industriestaaten sowie Schwellen-
und Entwicklungslander 2007.

Industriestaaten Schwellen- und Entwicklungsldander
. GroB- - )
Land Delgtnsccl:h b;iit::- Japan USA Indien Ingi::e Vietnam Cr‘{i'rz\a
Pro[)Kopf-h
Verbrauch an
Hartkohle 0,8 1,4 1,4 31 0,4 0,1 0,4 1,9

(t/Einwohner)

9.5 Verfugbarkeit Erdgas

Das fir 2007 geschatzte globale Gesamtpotenzial an konventionellem Erdgas betrug
509 Bill. m3. Rund 86,8 Bill. m3 geférdertem konventionellem Erdgas stehen rund 182 Bill. m3
Reserven und 239 Bill. m3 Ressourcen gegeniuber (Abb. 9.8). Selbst bei erwarteten deut-
lichen Steigerungsraten im Erdgasverbrauch ist damit aus geologischer Sicht in den kom-
menden Jahrzehnten keine Einschrankung der Erdgasverfligbarkeit zu erwarten.

Bill. m®
700
Erdgas aus dichten
Gesteinen
600
500
konv. Erdgas
400 Flozgas
300 ac Ressourcen

200
100 183 Reserven
0
87 kum. Forderung nicht-konv. Erdgas
100

Abbildung 9.8: Weltweites Gesamtpotenzial von konventionellem Erdgas mit Reserven, Ressourcen
und kumulativer Férderung sowie Fl6zgas und Erdgas aus dichten Gesteinen fur
2007.

Trotz der derzeitigen Entwicklung des LNG-Marktes wird der globale seewartige Handel mit
Erdgas auch kinftig nur eine dem Pipelinetransport nachgeordnete Rolle spielen (Abschnitt
4.2.6). Insofern kdnnte die Versorgung regionaler Erdgasmarkte mit nicht ausreichender
Eigenversorgung klinftig problematisch werden. Wahrend sich der europaische Markt mit
seiner Nahe zu groBen Produktionsregionen in einer komfortablen Situation befindet (Ab-
schnitt 4.2.8), kdnnte es beispielsweise auf dem nordamerikanischen Markt zu Verknap-
pungen kommen.
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Schwer abschatzbar ist die weitere Entwicklung bei der ErschlieBung von nicht-konventio-
nellem Erdgas. Die Produktion von Flézgas und Erdgas aus dichten Gesteinen ist weltweit
aber auch in Deutschland angelaufen und schreitet voran. Inwieweit ihr Anteil an der Ge-
samtforderung weltweit das gegenwartige Niveau der USA mit etwa einem Drittel erreichen
wird, bleibt abzuwarten. Ein Nachweis der Nutzbarkeit des riesigen Erdgaspotenzials in
Gashydrat in technischer, wirtschaftlicher und 6kologischer Hinsicht steht hingegen noch
aus. Hier werden die kommenden Jahre Klarheit bringen, in wie weit Erdgas aus Gashydrat
als Energierohstoff nutzbar gemacht werden kann. Auch fur die wirtschaftliche Gewinnung
von Erdgas aus Aquiferen sind weitere Innovationen notwendig. Diese kénnten einerseits
auf einer gewlnschten Weiternutzung der bereits bestehenden Infrastruktur der Kohlen-
wasserstoffindustrie gegriindet sein oder andererseits auf technischen Kombinationen mit
geothermischen Anlagen basieren.

Da die kumulative Produktion von Erdgas bislang nur einen vergleichsweise geringen An-
teil des tatsachlichen Gesamtpotenzials betragt (Abb. 9.8), ist davon auszugehen, dass
die Angaben zu tatsachlich gewinnbaren Mengen bei Erdgas — insbesondere im Vergleich
mit Erddl - noch unterbewertet sind. Damit werden Prognosen uber die kiinftige Produk-
tionsentwicklung schwierig, denn ein mdglichst exaktes Wissen um das Gesamtpotenzial
ist wichtigste AusgangsgroBe fir derartige Modelle. Die Zusammenstellung verschiedener
publizierter Prognosen zum Produktionsverlauf von Erdgas in Abbildung 9.9 zeigt auf, wie
stark sich die Annahmen Uber die gewinnbaren Mengen, erkennbar an der Flache unter den
Produktionstrends, unterscheiden. Die meisten der Szenarien beziehen sich auf konven-
tionelles Erdgas und erwarten ein Maximum der weltweiten Gesamtférderung nach 2025,
teilweise 2050 oder spater.

Das Szenario von Edwards (2001) scheint auf zu niedrigen Schatzwerten des Gesamtpoten-
zials und der Wachstumsmaglichkeiten der Produktion zu beruhen (Abb. 9.9). Das Szenario
von Campbell (2002) zeigt bis 2030 vergleichsweise hohe Produktionswerte, was darauf
zurlckzufiuhren ist, dass hier mit einem Rickgang der Erddlférderung ab 2005 gerechnet
und Erdgas als Substitut angenommen wurde. Nach 2030 zeigt das Szenario von Campbell
(2002) einen sehr steilen Abfall der Férderung. Das Szenario der ASPO erscheint sehr ver-
halten, insbesondere, da in ihm der Einsatz von nicht-konventionellem Erdgas bertcksichtigt
wurde. Im Gegensatz dazu prognostiziert Odell (2000), der ebenfalls den Einsatz von nicht-
konventionellem Erdgas, inklusive einer bedeutenden Férderung von Erdgas aus Gashydrat
ab 2025, einbezieht ein sehr optimistisches Bild der Produktionsentwicklung.

Zusammenfassend stellen sich die aus den Vorratsdaten herleitbaren Aspekte der kinf-
tigen Verfligbarkeit von Erdgas wie folgt dar:

Aus geologischer Sicht ist Erdgas in ausreichender Menge vorhanden, um noch Uber Jahr-
zehnte den absehbaren Bedarf zu decken. Auch ein moderat steigender Bedarf kann flr die
meisten Erdgasmarkte durch zusatzliche Lieferungen gedeckt werden. Mdgliche kinftige
Engpasse, beispielsweise auf dem nordamerikanischen Erdgasmarkt, missten durch LNG-
Lieferungen aus anderen Markten kompensiert werden. Der Erdgaspreis kann maBgeblich
durch die im Vergleich zu Erddl und Kohle deutlich héheren spezifischen Transportkosten
und die zum Teil groBen Entfernungen zwischen Produzenten und Verbrauchern beeinflusst
werden. Dabei wird der Transport von Erdgas auch in Zukunft zum gréBten Teil durch Pipe-
lines erfolgen, obwohl ein tiberproportionaler Anstieg des LNG-Transports und die Etablierung

Energierohstoffe 2009



eines Spotmarktes fir Erdgas wahrscheinlich sind. Die IEA (2004) schatzt den LNG-Anteil
am globalen Erdgashandel fir 2030 auf Gber 50 %. Die wachsenden LNG-Kapazitaten wer-
den dabei zu einer Entspannung des Erdgasmarktes beitragen, da auf diese Weise auch
infrastrukturferne Erdgaslagerstatten fir den Weltmarkt erschlossen werden kdénnen. Die
zunehmenden Aktivitaten zur Produktion synthetischer Kraftstoffe aus Erdgas (Gas to Li-
quid, GTL) kénnten dem Erdgasmarkt kiinftig Volumina entziehen. Insgesamt erfordert die
Schaffung notwendiger neuer Kapazitaten fir die Erdgasférderung und fiir den Erdgastrans-
port eine langfristige Bindung groBer Finanzvolumina ebenso wie enge Bindungen zwischen
Produzenten und Verbrauchern.
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Abbildung 9.9: Entwicklung der Erdgasférderung 1950 bis 2007 und einige publizierte Szenarien
bis 2150.

9.6 Verfugbarkeit Erdol
9.6.1 Geologische Verfiigbarkeit Erdol

Jahrlich wird derzeit etwa soviel Erdél verbraucht, wie in einer halben bis einer Million Jahre
in der Erdkruste gebildet wurde. Dieser Vergleich macht die Endlichkeit des Rohstoffes Erdol
deutlich und wirft damit die Frage auf, wie lange unsere Wirtschaft auf die an der Nachfrage
ausgerichtete jahrliche Steigerung der Erdélproduktion bauen kann.

Hierzu gibt es unterschiedliche, teilweise stark divergierende Auffassungen, die von einem
Ende des Erdolzeitalters in nur wenigen Jahren bis dahin reichen, dass Erddl noch flr einige
Jahrhunderte zur Verfiigung stehen wird. In jedem Fall wird die als Erddlzeitalter benann-
te Zeit vom Beginn der Nutzung des Rohstoffes bis in die Zeit, in der die Massennutzung
von Erddl durch andere Energien ersetzt sein wird, nur eine Episode in der Geschichte der
Menschheit sein.

Bereits heute ist Erddl derjenige Energierohstoff, dessen Erschdépfung am weitesten vor-
angeschritten ist. Von dem bekannten Gesamtpotenzial an konventionellem Erddl in Héhe
von 400 Gt wurden bis heute mit 151 Gt schon knapp 38 % produziert (Abb. 9.10). Bei
ausgewiesenen Reserven von 157 Gt bedeutet dies, dass bereits 49 % der initialen Reserven
(Abb. 2.5) aus Lagerstatten extrahiert wurden. Bezogen auf diese heute bekannten initialen
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Reserven in Hohe 308 Gt ware sogar bei ausbleibender Steigerung der Produktion bereits
in wenigen Jahren der Depletion Midpoint Uberschritten, bei dem die Halfte der bekannten
Vorrate verbraucht ist (Abschnitt 9.1.2). Bezieht man zusatzlich die Ressourcen konventio-
nellen Erddls mit ein, so kénnte dieser Zeitpunkt in 10 bis 20 Jahren erreicht sein. Bei einer
jahrlichen Steigerung der Produktion um 1 bis 2 %, die im Bereich der IEA-Prognose (IEA,
2007) liegt, wiirden innerhalb der nachsten 20 bis 25 Jahre etwa die Halfte des verbleibenden
konventionellen Erddls gefdrdert und ein GroBteil der jetzt bekannten Reserven aufgebraucht
sein. Mit Forderprognosen befassten sich verschiedene Autoren. Ein unterschiedlicher Ver-
lauf der Férderung resultiert dabei meist aus einer unterschiedlichen Bewertung des zur
Verfligung stehenden Gesamtpotenzials an Erddl und aus unterschiedlichen Modellansatzen.
(Abb. 9.2, 9.3). Im Rahmen der BGR-Studie wird auf Basis der Daten der BGR eine eigene
Projektion der kinftigen Erdélforderung prasentiert (Abschnitt 9.6.3).
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Abbildung 9.10: Weltweites Gesamtpotenzial von konventionellem Erddl mit Reserven, Ressourcen
und kumulativer Férderung sowie Olsanden, Schwerstél und Olschiefer fiir 2007.

Neben der nicht vorhersehbaren Dynamik in der Bedarfsentwicklung und Anderungen des
Weltmarktes flr Erddl werden verschiedene geologische und geotechnische Faktoren die
kinftige Forderentwicklung beeinflussen. So wird neben dem Gesamtpotenzial an gewinn-
barem Erddl und seiner regionalen Verteilung (Abschnitt 3.2.1) auch der Verteilung der
Lagerstatten, hier insbesondere der verbliebenen und neu zu findenden groBen Felder, der
sogenannten Giants, Supergiants und Megagiants, eine besonders wichtige Rolle zukommen.
Zum einen hat die Anzahl der Neufunde an groBen Feldern in den zurlickliegenden Jahren
immer weiter abgenommen. In den vergangenen zehn Jahren wurde nur eine Menge an
Erdélreserven in neu gefundenen Giants ausgewiesen, die einer derzeitigen weltweiten Jah-
resforderung an Erdél entspricht. Zum anderen wird sich die Last der Erddlversorgung mit
zunehmender Erschdpfung der groBten Felder auf die wenigen groBen Felder konzentrieren.
Diese groBen Felder befinden sich insbesondere in den wichtigen Foérderregionen des Nahen
Ostens und Russlands. Zusammengenommen lagern in dieser Region heute rund 70 % der
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Reserven an konventionellem Erddl und ebenfalls 70 % der Reserven an konventionellem
Erdgas (Abb. 9.11). Diese regionale Konzentration der wichtigen Reserven lasst eine weiter
fortschreitende Polarisierung der Welt in Produzenten- und Verbraucherldander erwarten
(Abschnitt 3.2). Wegen ihrer strategischen Bedeutung fiir die kiinftige Versorgung der Welt
mit Energierohstoffen und den daraus ableitbaren politischen Konsequenzen, wird diese
Region als Strategische Ellipse bezeichnet.

> 1 bis 10 Gt g Strategische Ellipse
|:| = 10 bis 20 Gt mit ca. 71 % der konventionellen Welterddlreserven
und ca. 69 % der Welterdgasreserven
- > 20 Gt

Abbildung 9.11: Weltweite Verteilung von Landern mit Reserven an konventionellem Erdol groBer
als 1 Gt und Lage der Strategischen Ellipse, in der mehr als jeweils zwei Drittel der
weltweiten Reserven an konventionellem Erddl und Erdgas lagern.

Weitere EinflussgréBen auf die kinftige Produktionsentwicklung weltweit sind die Forder-
verlaufe groBer Erddlfelder und wichtiger Férderregionen. Beschrankungen kénnen zudem
durch eine eingeschrankte Entwicklung von Feldern, beispielsweise aus Griinden des Umwelt-
schutzes, oder eine Begrenzung der Férdermenge, beispielsweise im Rahmen der Quotierung
von Foérderraten durch die OPEC zur Stabilisierung des Olpreises, eintreten.

Zusammenfassend ergeben sich fir die geologische Verfligbarkeit von Erddl und daraus
ableitbare Konsequenzen folgende Aussagen:

Das verbleibende Potenzial an konventionellem Erdél kann aus geologischer Sicht bei mo-
deratem Anstieg des Erdélverbrauchs die Versorgung fiir das kommende Jahrzehnt ge-
wahrleisten. Dabei nimmt der Anteil des Erdéls aus den OPEC-Landern insbesondere in der
Golfregion zu, die noch Uber bedeutende Reserven zur Ausweitung der Férderkapazitaten
verfigen. Der Anteil an nicht-konventionellem Erddl wird in den nachsten Jahren bei einem
relativ hohen Olpreisniveau zunehmen, vermutlich aber einen Anteil von 5 bis 10 % an der
Gesamtférderung bis 2020 nicht Ubersteigen.

Zahlreiche Unsicherheitsfaktoren kdnnen die Verfligbarkeit von Erdél zusatzlich beeinflussen.
So kdnnte die Verfligbarkeit von Erddl infolge einer Revision der Reserven durch die OPEC
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(politisch motivierte Erhéhung zur Sicherung der Férderquoten in den Jahren 1986/88)
verkirzt werden. Zu einer Erhéhung der Verfligbarkeit kdnnte eine Grauzone bei der Reser-
venbewertung beitragen. So sind in der Regel in den Reservenzahlen die wahrscheinlichen
und moglichen Reserven nicht enthalten. Selbst bei einer Diskontierung ergabe sich ein
groBeres Potenzial an Erddl als in dieser Studie ausgewiesen. Die Erfahrungen der zurtick-
liegenden Jahre zeigen, dass Prognosen der Forderung ausgehend vom jeweils aktuellen
Forderpotenzial zu niedrig angesetzt waren und in der Regel spater nach oben revidiert
werden mussten. Hier bewirkt der Reservenzuwachs (Reserve Growth) insbesondere durch
verbesserte Fordertechnologien eine Erhéhung der produzierbaren Mengen lber die heute
ausgewiesenen Reserven hinaus (Abschnitt 9.6.3).

Trotz der aufgezeigten Optionen ist erkennbar, dass in absehbarer Zukunft die Produktion
von Erddl nicht mehr beliebig gesteigert werden kann. Deshalb ist es angesichts der langen
Zeitraume, die fir eine Umstellung auf dem Energiesektor erforderlich sind, notwendig,
bereits heute Alternativen flir Erdél zu untersuchen und die Entwicklung entsprechender
neuer Technologien zu férdern.

9.6.2 Zukunftspotenziale von Erdol

Neben den nicht-konventionellen Erdélvorkommen gibt es weitere Optionen, die Vorrats-
situation bei Erdél kinftig zu verbessern. Neben der Ausweitung der Nutzung von techni-
schen MaBnahmen zur effektiveren Entélung von Erdélfeldern (EOR, Infobox 2) wird ein
erhebliches zusatzliches Erdél- aber auch Erdgaspotenzial in Frontiergebieten der Arktis und
im Tiefwasserbereich an den Kontinentrandern erwartet. Hier ist die Exploration auf Erddl
heute gerade erst angelaufen.

Die Erkundung und ErschlieBung von Erdél- und Erdgasfeldern im Tiefwasserbereich schreitet
in dem MaBe voran, wie es die Entwicklung der speziellen Tiefwassertechniken erlaubt. Dabei
wird in diesem Zusammenhang unter Tiefwasser im Allgemeinen die Wassertiefe verstan-
den, in der ein normaler Bohrturm nicht mehr eingesetzt werden kann, entsprechend etwa
500 m. Bei Wassertiefen gréBer 1500 m wird Ublicherweise von Tiefstwasser (ultra deep
water) gesprochen. Fur die Bildung von Erdél- und Erdgaslagerstétten sind ausreichende
Sedimentmachtigkeiten (gréBer 2000 bis 3000 m) erforderlich. Diese Machtigkeiten werden
in der Regel nur in unmittelbarer Umrandung der Kontinente erreicht. Die weiten Tiefsee-
ebenen zwischen den Kontinenten entfallen damit.

An einigen Kontinentrandern sind die geologischen Voraussetzungen jedoch ausgezeichnet
und nur die groBe Wassertiefe hat bislang eine effektivere ErschlieBung von Lagerstatten
verhindert. Von besonderer Bedeutung sind dabei die Kontinentrander des Atlantiks, wobei
derzeit die Tiefwassergebiete vor der brasilianischen Kiste und am konjugierenden angola-
nischen Schelf im Mittelpunkt der Aktivitaten stehen. Aus erddlgeologischer Sicht herrschen
hier auBergewdhnlich glinstige Bedingungen. Ein exzellentes Erdélmuttergestein mit Gber
400 m Machtigkeit lagert unter einer machtigen Salzschicht. Zu Beginn der Entstehung des
Atlantiks bildeten sich hier unter besonderen klimatischen Bedingungen ausgedehnte Flach-
seen, die die Ablagerung des Muttergesteins als lakustriner Schwarzschiefer und Bildung
machtiger Karbonate als Speichergesteine ermdglichten. Durch die daran anschlieBende
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Uberdeckung mit einer méchtigen Salzschicht wurde eine sehr effektive Abdeckung fiir das
spater gebildete Erddl geschaffen.

Im Santosbecken hat die staatliche brasilianische Olgesellschaft Petrobras bereits mit der
ErschlieBung von sehr groBen Feldern begonnen. In einer Wassertiefe von rund 2000 m
und unter Gesteins- und Salzschichten von weiteren 4000 m wurden dort Erddl- und Erd-
gasvorrate angetroffen, die zusammen auf 7 bis 15 Gtoe geschatzt werden. Aufgrund der
groBen Tiefe und der Herausforderung im Tiefwasser wird mit einer reguldren Forderung
nicht vor dem nachsten Jahrzehnt gerechnet. Allerdings beginnt voraussichtlich bereits 2009
eine Probeférderung im Tupi-Feld. Die Kosten fir die ErschlieBung und spatere Férderung
mit Bohrschiffen, halbtauchenden Bohrinseln und Produktionssystemen sind immens. So
werden Kosten flr ein einziges der sieben geplanten Produktionssysteme auf mindestens
USD 7 Mrd. veranschlagt.

Mdoglich und wirtschaftlich interessant wurden die Tiefwasserfunde erst durch bedeutende
wissenschaftliche und technologische Entwicklungen. So wurden gerade in den vergangenen
Jahren die Methoden zur Abbildung von geologischen Strukturen im Untergrund (Infobox 5)
erheblich verbessert. Dadurch konnten das Bohrrisiko vermindert, neue Explorationskon-
zepte entwickelt und eine effektivere Ausbeute einzelner Felder erreicht werden. Ein Durch-
bruch im Verstandnis von Tiefwasserablagerungssystemen ging insbesondere einher mit
der Entwicklung der dreidimensionalen Reflexionsseismik und Weitwinkelseismik und den
sich daraus ergebenden Mdglichkeiten, bislang flir akustische Methoden undurchsichtige
Gesteinsschichten wie Salzgestein transparent zu machen. Derartige Datensatze in Verbin-
dung mit Facherecholotdaten bieten tiefe Einsichten in komplexe Sedimentationssysteme,
die typisch sind flr Tiefwassergebiete. Zudem wurden und werden den Gegebenheiten im
Tiefwasserbereich angepasste Bohr- und Produktionstechniken wie Férderinstallationen am
Meeresboden, schwimmende Plattformen (Floating Production, Storage and Offloading Ves-
sel, FPSO) und spezielle Richt- und Horizontalbohrverfahren entwickelt. In offshore-Feldern
ist das Richtbohren heute die Ubliche Form der ErschlieBung. Angesichts dieser rasanten
technologischen Fortschritte kdnnen die Tiefwasser- und Ultratiefwasserregionen kinftig
ein groBes, bislang nicht abschatzbares Potenzial an Erd6l aber auch an Erdgas liefern.
Auf Grund des notwendigen technologischen Aufwandes werden die Gewinnungskosten fur
Energierohstoffe aus den Tiefwasserregionen jedoch deutlich hdher sein als fir die meisten
konventionellen Lagerstatten.

Die Arktis gilt als das wichtigste Frontiergebiet flir die Exploration auf Erddl und Erdgas.
Die hoffigen Sedimentbecken erstrecken sich insbesondere entlang der riesigen Schelfge-
biete des Polarmeeres, an den Nordkisten des nordamerikanischen und des eurasischen
Kontinents (Abb. 9.12). Auf der eurasischen Landmasse werden auch einige onshore-Se-
dimentbecken zu den arktischen Provinzen gezahlt. Besonders erwahnenswert ist hier das
Westsibirische Becken, dessen Nordteil als weltweit groBte Erdgasprovinz bekannt ist und
dessen sudlicher Teil seit Jahrzehnten die ergiebigste Erddl produzierende Region Russlands
ist. Westsibirien ist auch Hauptliefergebiet fiir die Versorgung Deutschlands mit Erdgas.
Etwa ein Drittel des in Deutschland verbrauchten Erdgases stammt aus dieser Region. Die
Erkundung der arktischen Sedimentbecken im europaischen Norden Russlands — Karasee,
Timan-Petschora-Becken und Barentssee — ist bereits weit fortgeschritten. Neben den be-
reits nachgewiesenen Reserven ist ein erhebliches Potenzial insbesondere fur Erdgas aber
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auch fur Erddl zu erwarten. Beispielsweise wird das riesige Shtokman-Feld in der nérdlichen
Barentssee voraussichtlich in wenigen Jahren in Produktion gehen.

Arktische Erdol-
= Erdgasprovinzen

Abbildung 9.12: Links: Erddl- und Erdgasprovinzen der Arktis (nach Daten des USGS); rechts:
Forschungsschiff in Eisbrecherbegleitung bei einer seismischen Erkundung der si-
birischen Laptev See durch die BGR.

Je weiter die hoffigen arktischen Regionen von den groBen Verbrauchszentren in Europa,
Asien und Nordamerika entfernt sind, desto geringer ist ihr Erkundungsgrad. So sind weite
Teile der sibirischen Klste im asiatischen Norden Russlands bislang kaum erddlgeologisch
untersucht. In der ersten Abschatzung der Erddl- und Erdgas-Hoffigkeit des gesamten ark-
tischen Raumes ndrdlich des Polarkreises weist der USGS (2008) ausdriicklich darauf hin,
dass die Arktis, insbesondere der offshore-Bereich vom Standpunkt der Kohlenwasserstoff-
exploration aus, weitgehend unerforscht ist. Die Abschdtzungen in der Studie resultieren
weitgehend aus Analogieschliissen mit bekannten, geologisch vergleichbaren Erddlprovinzen
und sind nicht durch konkrete Funde belegt. Entsprechend gering ist der angegebene Grad
der Aussagesicherheit. AuBerdem enthalt diese Bewertung der Arktis keine Prognose dar-
Uber, wie viele der méglicherweise vorhandenen Vorkommen letztlich tatsachlich entdeckt
und gefdrdert werden kdnnen. Im Ergebnis werden flr die Arktis im statistischen Mittel
insgesamt 12 Gt Erd6l und 47 Mrd. m3 Erdgas prognostiziert. Das entspricht etwa 30 % der
Ressourcen an Erdgas und 13 % der Erdélressourcen. Zusammen mit dem Erdgas werden
in der Arktis wirtschaftlich sehr bedeutende Mengen an Kondensat (NGL) vermutet. Der
weitaus groBere Teil der arktischen Erdél- und Erdgasressourcen wird mit 84 % unter dem
Polarmeer vermutet.

Die BGR fiihrt geologische Forschungsarbeiten in verschiedenen Regionen der Arktis durch.
Diese ermdéglichen eigenstéandige Bewertungen einzelner Provinzen, die flir die Westarktis
und die westliche Barentssee im Wesentlichen mit den Einschatzungen des USGS Uberein-
stimmen. Dagegen lassen die BGR-Daten Zweifel an der Aussage des USGS zu, dass die
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tiefen Ozeanbecken des eurasischen Beckens und des amerasischen Beckens sowie das
versunkene kontinentale Fragment des Lomonosov-Rickens héffiger sind als etwa die Kon-
tinentschelfe der Ostsibirischen See oder der Tschuktschensee. Bei den Tiefwasserbecken
kommen lediglich deren auBerste Bereiche, die Schelfregionen, als Kohlenwasserstoffpro-
vinzen in Frage. Nach bisheriger Datenlage ist die Sedimentbedeckung des Lomonossov-
Rickens kaum ausreichend zur Bildung von Kohlenwasserstoffen. Die russischen Randmeere
jedoch und insbesondere die Ostsibirische See gelten auf Grundlage des geologischen Baus
als durchaus prospektive Provinzen.

Insgesamt bleibt aber fraglich, in wie weit und wann die infrastrukturfernen offshore Erddl-
und Erdgasprovinzen der Arktis, insbesondere diejenigen, denen Uberwiegend ein Erdgas-
potenzial angedacht ist, jemals in Produktion gehen. Die extremen Umweltbedingungen
mit Kalte, Pack- und Treibeis wahrend der lberwiegenden Zeit des Jahres stellen eine sehr
groBe Herausforderung an die Bohr-, Produktions-, Verarbeitungs- und Transporttechnolo-
gie dar. Eisdrift, Eisberge und die witterungsbedingte Vereisung von technischen Anlagen
macht die Nutzung schwimmender oder an der Wasseroberflache fest montierter Anlagen
sehr aufwandig oder gar unmaoglich. Eine Mdglichkeit, diese Probleme zu umgehen, ist die
Montage von Produktionsanlagen am Meeresboden, wie auf dem Snghvit-Feld in der nor-
wegischen Barentssee angewandt. In weiten Teilen des arktischen Schelfes sind aber auch
derartige Installationen von der Zerstdrung durch Eisberge bedroht. Aufgrund der groBen
Entfernungen zu den Verbrauchszentren muss auch Infrastruktur fir den Transport bereit
gestellt werden. Bei Erdgas wird dies voraussichtlich im Wesentlichen auf den Transport als
LNG hinauslaufen. Russland erwagt in seiner Planung auch die Nutzung der Nordostpassage
zur ErschlieBung der Erd6l- und Erdgasfelder der Arktis. Ein mdgliches Rickweichen des
polaren Meereises wiirde dieses Ansinnen erleichtern.

Um diese technischen Herausforderungen zu meistern, muss noch erhebliche Entwicklungs-
arbeit geleistet werden. Die IEA schatzt die Gewinnungskosten fir arktisches Erdél auf Grund
des hohen technologischen Einsatzes auf bis zu USD 100/b (IEA, 2008). Entsprechende
Investitionen in die ErschlieBung ferner arktischer Regionen wiirden danach erst bei einem
Uber langere Zeit hohen Preisniveau fur Erddl getatigt. Sollte arktisches Erddl vorgesehen
sein, klinftig eine sich 6ffnende Licke in der Versorgung zu schlieBen, missen entsprechende
Investitionen jedoch sehr lange im Vorfeld angegangen werden.

9.6.3 Kiinftige Entwicklung der Erddlproduktion

Aus den in Abschnitt 9.1.3 dargestellten Zusammenhangen zwischen Stand der Produktion
und Wissen um die Rohstoffvorrate ergibt sich, dass bei Erdél die Abschatzung des Gesamt-
potenzials im Vergleich mit den Ubrigen fossilen Energierohstoffen am besten abgesichert
ist. Unter diesen Voraussetzungen kdnnen mit Hilfe einer Massenbilanz der Ressourcen,
Reserven und kumulierten Férderung magliche kiinftige Entwicklungen der Produktion von
Erddl untersucht werden.

Mit diesem Ansatz kdnnen zwei Schwierigkeiten bisheriger Modelle der Produktionsent-
wicklung von Erdél umgangen werden: Durch die Vermeidung der Peak-Oil-Préamisse wird
das Modell nicht primar auf ein baldiges Férdermaximum fixiert. Zudem bleiben durch die
Konzentration auf vorratsspezifische GroBen und den historischen Produktionsverlauf di-
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rekte wirtschaftliche EinflussgroBen wie die globale Bedarfsentwicklung unbericksichtigt.
Somit wird die resultierende Projektion in ihrer Aussage unabhangig von der Entwicklung
der Weltwirtschaft, kann aber natlrlich im Lichte der erwarteten Wirtschaftsentwicklungen
interpretiert werden.

Die grundséatzliche Vorgehensweise ist eine kontinuierliche Uberfilhrung von Ressourcen
zu Reserven und die Produktion von Erddl aus den Reserven auf jeweils jahrlicher Basis.
Reserven und Ressourcen basieren dabei auf den Daten dieser Studie. Die jeweiligen Uber-
gange werden nicht erzwungen und nicht konstant gesetzt, sondern ergeben sich durch die
Bericksichtigung von Parametern, die das System Erddlproduktion und Vorratsdynamik in
den vergangenen Jahrzehnten gepragt haben. So wird das als Statische Reichweite bekannte
Verhaltnis aus bekannten Vorraten zu aktueller Jahresproduktion (Abschnitt 9.1.1) von kon-
ventionellem Erddl ohne Kondensat entsprechend der bekannten Entwicklung dieser Kenn-
groéBe (Abb. 9.1) flur die Projektion mit 38 Jahren fest geschrieben. Aus geowissenschaftlicher
Sicht besagt ein Quotient von 38 Jahren, dass ein optimaler Férderverlauf dann gegeben
ist, wenn pro Jahr 1/38 der abbaubaren Reserven geférdert wird. In der Projektion wird der
Wert als aus heutiger Sicht unter technischen und wirtschaftlichen Gesichtspunkten opti-
males Forderverhaltnis definiert. Durch diese Festlegung wird die Projektion eingeschrankt
auf die aktuellen Rahmenbedingungen in einem offenen Weltmarkt, in dem die Erddlfirmen
durch Investitionen die zur Deckung des Bedarfs notwendigen Reserven erschlieBen und
produzieren kénnen. Weitere in diesem Sinne definierte Parameter sind der Ubergang von
Ressourcen zu Reserven und Zuwachse an den bestehenden Reserven (Reserve Growth).

Dieser Prozess der Reservenzuwachse beschreibt die Beobachtung, dass Reserven von er-
schlossenen Lagerstatten im Verlauf der Produktionsgeschichte anwachsen. Ursache hierflr
sind Neubewertungen der Lagerstatten, die auf Grund von besseren und effizienteren Ex-
plorations- und Gewinnungstechniken und fortgeschrittenem Kenntnisstand entweder mehr
Erdél in den Reservoirs als extrahierbar einstufen oder in der Lagerstatte neue Reserven an
Erddl zur Produktion lokalisieren. Offensichtlich wird dieser Prozess aus dem Vergleich des
Verlaufs der globalen Jahresproduktion von Erdél mit den durch Neufunde von Lagerstatten
neu gemeldeten Reserven. In Abbildung 9.13 sind die Entdeckungen neuer Felder zwischen
1945 und 1994 mit ihren zurlckdatierten, jahresbezogenen, urspriinglichen Reserven dar-
gestellt (Robelius, 2007). Dabei wurden die Reservenzuwachse und andere Revisionen auf
das Fundjahr der Lagerstatte zurlickdatiert (Back Dating). Nur die Reserven aus Neuent-
deckungen werden dem aktuellen Jahr zugeschrieben. Wahrend die Jahresproduktion mit
kurzen Unterbrechungen bis heute ansteigt, nehmen die Meldungen von Neufunden seit
Anfang der 1960er Jahre ab. Ein Vergleich dieser Zeitreihe mit der in Abbildung 9.13 eben-
falls dargestellten Jahresproduktionen legt die Interpretation nahe, dass seit den 1980er
Jahren mehr Erddél verbraucht als neu hinzugefunden wird. Tatsachlich wachsen aber auch
die Reserven bis heute an.

Der scheinbare Widerspruch I6st sich bei dem Vergleich kumulierter, auf unterschiedliche
Jahre rlckdatierter Reservenzahlen auf (Abb. 9.14). Dabei wird deutlich, dass durch Neu-
bewertung die urspriinglichen Reserven von Erddélfunden auch aus weiter zuriickliegenden
Jahren jahrlich nach oben korrigiert werden. Wollte man die Entwicklung der urspriinglichen
Reserven nach diesem differenzierten Verfahren analysieren, musste flr jede jahrliche Re-
vision eine neue Kurve zur Kurvenschar in Abbildung 9.14 hinzugefligt werden. Der USGS
(2000) gab flr die klnftig zu erwartenden Reservenzuwachse (Reserve Growth) einen
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Wert von insgesamt 46,1 Gt Erddl an. Bis 2003 war davon mit gut 23 Gt bereits die Halfte
verwirklicht (Klett et al., 2005).
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Abbildung 9.13: Jahresproduktion und auf das Jahr der Entdeckung der Felder riickdatierte Reserven
der Neufunde von Erdél (BGR-Datenbank; Robelius, 2007).
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Abbildung 9.14: Vergleich der urspringlichen kumulierten Reservenzahlen fir Erddl bis 2007 (grin)
mit den rlickdatierten Reservenzahlen mit Kenntnisstand 2005 (rot) und 1994
(blau), Daten aus (Robelius, 2007). Beispiel: 1971 betrugen die urspriinglichen
Reserven 123 Gt (a). Bis 1994 wurde diese Einschatzung Uber die bis 1971 entdeck-
ten Lagerstatten auf 163 Gt korrigiert (b); 2005 wurden die bis 1971 entdeckten
Lagerstatten erneut auf 200 Gt (c) revidiert.
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Reservenangaben stellen also immer nur Momentaufnahmen dar, die sich definitionsgeman
im Verlauf der Zeit andern. Damit sind sie allein gesehen nicht geeignet, Prognosen Uber die
kinftige Produktion zu erstellen. Hier muss das Gesamtpotenzial als ultimativ forderbare
Menge herangezogen werden. Die Teilmengen des Gesamtpotenzials — Reserven, Ressour-
cen und kumulierte Forderung — entwickeln sich Uber den Lebenszyklus des Rohstoffes
Erddl dynamisch.

Basierend auf dem gewahlten Ansatz kann die folgende Projektion andeuten, wie sich die
Férderung unter Beibehaltung der bisherigen Dynamik entwickeln kénnte, aber nicht wie
sie spater tatsachlich aussehen wird. Diese Einschrankung ist dringend geboten, da es im
Erdélmarkt in der Vergangenheit wiederholt zu drastischen Veranderungen kam, die auch
mit Hilfe der hier prasentierten Projektion nicht vorhersehbar gewesen waren. Ersichtlich
sind diese Veranderungen aus dem historischen Produktionsverlauf von Erdél. Dabei lassen
sich drei Epochen unterscheiden: Die Epoche der internationalen Olkonzerne mit einem be-
schleunigten Anstieg der Produktion, die Epoche der OPEC zu Zeiten der Olkrisen mit wieder-
holten Einbriichen der globalen Produktion und die gegenwartige Epoche der Globalisierung
mit einem annahernd linearen Anstieg (Abb. 9.15). Jeder dieser Epochen liegen spezifische
Rahmenbedingungen zu Grunde, deren Anderungen in der Projektion nicht erfassbar sind.
Die Grundlage der Projektion bilden ableitbare GesetzmaBigkeiten der andauernden Epoche
der Globalisierung.

Gt/a
5

_____

Projektion

i
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Abbildung 9.15: Historische Entwicklung der Erddlproduktion und projizierter Produktionsverlauf flr
konventionelles Erdél mit und ohne Kondensat (NGL) und mit Kondensat und Olsan-
den unter Berlcksichtigung von Reservenzuwachsen (Field Growth). Dargestellte
Epochen der historischen Erdélproduktion: Epoche der internationalen Olkonzerne
(I), Epoche der OPEC (II), Epoche der Globalisierung (III).

Im Ergebnis bestdtigt die Projektion im Wesentlichen die bisherige, auf den aktuellen
Vorratsdaten basierende Aussage, dass bis 2020 mit einem Férdermaximum bei konven-
tionellem Erdél gerechnet werden kann (BGR, 2008). Danach ist unter den gegebenen
Rahmenbedingungen eine Steigerung der Produktion aus den heute bekannten Vorraten
Uber 2023 hinaus nicht méglich (Abb. 1.3). Bei Berlicksichtigung von Reservenzuwachsen,
eines einhergehend mit der erwarteten Steigerung der Erdgasproduktion wachsenden Anteils

Energierohstoffe 2009



von Kondensat an der Erddlproduktion und der Entwicklung der Produktion von Erdél aus
Olsanden und Schwerstdlen (Abschnitt 3.3) dndert sich dieses Bild: Die Reservenzuwéchse
fihren zu einer Verschiebung der maximalen Erdélférderung in die Zeit zwischen 2030 und
2035 (Abb. 9.15). Damit erwachst aus den Reservenzuwdachsen das Potenzial, die Produktion
von Erddl um 10 bis 15 Jahre langer zu steigern.

Im Gegensatz dazu bt der Einfluss der Steigerung der Kondensatproduktion und der Pro-
duktion von Erdél aus Olsanden kaum einen Einfluss auf die projizierte zeitliche Lage des
Maximums der Erddlférderung aus. Allerdings werden die nach der Projektion moglichen
Wachstumsraten der Erdélférderung durch Kondensat (NGL) und Olsandnutzung maBgeb-
lich gesteigert. Ohne Kondensat und Olsande werden in der Projektion maximal jahrliche
Forderraten von etwa 3,6 Gt erreicht. Bereits heute macht Kondensat aber schon mehr als
500 Mt der Jahresproduktion an Erdél aus. Mit dem erwarteten Wachstum der Erdgaspro-
duktion wird dieser Anteil weiter steigen. Laut Projektion wird 2030 ein Anteil von Kondensat
von 800 Mt an der Jahresproduktion von Erddl mdglich. Mit der erwarteten Steigerung der
Kondensatproduktion lieBe sich die maximale Erdélférderung auf etwa 4,4 Gt steigern. Bei
zusétzlicher Beriicksichtigung von Erdél aus Olsand wird in der Projektion eine maximale
Produktion von etwa 4,7 Gt erreicht (Abb. 9.15).

Die Projektion erlaubt keine Aussage Uber die Entwicklung der Erdélpreise, da diese im We-
sentlichen von wirtschaftlichen Entwicklungen und weniger von der Vorratssituation abhan-
gen. Wie geschildert stehen die Ergebnisse der Projektion zudem unter den Vorbehalten, die
sich aus den definierten Randbedingungen ergeben. Die tatsachliche Produktionsentwicklung
von Erdél kann schon in den kommenden Jahren deutlich von dem projizierten Verlauf ab-
weichen, wenn sich beispielsweise der durch die globale Wirtschaftskrise bedingte geringere
Nachfrageanstieg bemerkbar macht. Zudem setzt die Projektion voraus, dass technologische
Entwicklungen derart fortschreiten, dass die immer schwieriger zu lI6senden Aufgaben bei
der ErschlieBung und Produktion von Erd6él gemeistert werden kdnnen. Ebenso missen
die Voraussetzungen filr die rechtzeitige Tatigung notwendiger Investitionen in Forschung,
Entwicklung, ErschlieBung, Produktion und Infrastruktur gegeben sein. Wenn sich hier im
Vergleich zu den vorangegangenen Jahren wesentliche Einschrankungen ergeben, wird der
projizierte Forderverlauf von Erdél nicht eintreten.

Insgesamt ergibt die Projektion einen maximal mdglichen Verlauf der Erddlférderung, wie
er sich aus heutiger Sicht unter realistischen Annahmen entwickeln kénnte. Alle oben an-
gedeuteten vorstellbaren Anderungen im Erdélmarkt wiirden ein Unterschreiten dieser Pro-
jektion bewirken.

9.7 Energierohstoffe 2030, 2050

Die in dieser Studie bereitgestellten Daten zur Vorrats- und Verfligbarkeitssituation der
Energierohstoffe und die zur kiinftigen Erddlproduktion erstellte Projektion (Abschnitt 9.6.3)
ermdglichen einige Aussagen zu Trends fur die kommenden Jahrzehnte, die im Folgenden
flr die Horizonte 2030 und 2050 zusammengefasst werden:

Energierohstoffe 2009



2030

Die Nutzung geothermischer Energie wird sich bei einem ausreichend hohen Energie-
preisniveau bis 2030 voraussichtlich vervielfachen. Von entscheidender Bedeutung flr die
Entwicklung der Geothermie wird dabei das Ergebnis der derzeit laufenden Pilotvorhaben
zur breiteren Nutzung von tiefer Geothermie beispielsweise durch Einbohrloch-Verfahren
und die HDR-Technologie sein.

Bei den Kernbrennstoffen wird bis 2030 kein Engpass in der geologischen Verfligbar-
keit erwartet. Weitaus gréBeren Einfluss als die geologische Verfiigbarkeit der Brennstoffe
werden politische Entscheidungen darlber haben, ob und in welchem Umfang Kernenergie
klUnftig zur Energieversorgung beitragt. Bei einer Ausweitung der weltweiten Nutzung von
Kernenergie werden bis 2030 neue Reaktortypen die Kernbrennstoffe effektiver nutzen.
Auch eine Nutzung von Thorium kénnte in diesem Fall anlaufen.

Fir Kohle insgesamt wird von der IEA in ihrem Referenzszenario (IEA, 2008) eine Stei-
gerung des Bedarfs um durchschnittlich 2 % pro Jahr von rund 5 Mrd. t SKE fur 2007 auf
7 bis 7,3 Mrd. t SKE fir 2030 erwartet. Weder bei Weichbraunkohle noch bei Hartkohle
werden derartige Steigerungsraten in den kommenden Jahrzehnten zu Einschréankungen
in der geologischen Verfligbarkeit fiihren. Abzusehen ist, dass die Ergebnisse der derzeit
laufenden Pilotvorhaben zu CCS (Infobox 7) einen Einfluss auf die kiinftige Nutzung der
Kohle austiben werden. Sollte das Preisniveau bei Erddl in den kommenden Jahren ausrei-
chend hoch sein, wirden wahrscheinlich zudem einige GroBprojekte zur Kohleverfllissigung
(Infobox 8) verwirklicht. Kohle wiirde dann, wenn auch global gesehen noch in geringem
Ausmal, als Substitut fir Erdél genutzt werden.

Bei Erdgas ist bis 2030 auch bei Bedarfssteigerung aus geologischer Sicht kein Engpass
absehbar. Offen ist, in wie weit 2030 bereits die Konzentration der Erdgasreserven in der
Strategischen Ellipse zu spiurbaren Konsequenzen flihren wird. Ein wichtiger Meilenstein
fur die Entwicklung der Erdgasproduktion bis dahin wird das Ergebnis der laufenden For-
schungs- und Entwicklungsprogramme sein, die auf eine Férderung von Erdgas aus den
groBen offshore-Vorkommen an Gashydrat abzielen. Sollten diese Arbeiten erfolgreich sein
und ausreichend hohe Energiepreise notwendige Investitionen in die ErschlieBung dieser
Ressource ermdglichen, kénnte die Erdgasforderung aus Gashydrat 2030 bereits angelaufen
sein.

Ob die Produktion von Erddl bis 2030 mit den Raten der vergangenen 20 Jahre gesteigert
werden kann, hangt von einer Reihe von Faktoren ab, die aber nicht auf der geologischen
Verfiigbarkeit beruhen. Nach den Ergebnissen der Projektion dieser Studie wird bis 2030 eine
derartige Steigerung maoglich, wenn unter den derzeitigen Marktbedingungen eine optimale
Nutzung der Vorrate, inklusive nicht-konventioneller Vorkommen erfolgt. Als maximale jahr-
liche Erddlproduktion fliir 2030 ergeben sich etwa 4,6 Gt. Diese Projektion ist allerdings als
optimistisch einzustufen, da viele Einflussfaktoren ein Unterschreiten der in der Projektion
dargestellten Entwicklung bewirken wirden. Mit Blick auf 2030 ist es daher wahrschein-
lich, dass trotz der bereits jetzt anlaufenden MaBnahmen zur Substitution von Erddl eine
physische Verknappung spirbar sein wird. Eine hdhere als die in der Prognose aufgezeigte
Jahresforderung 2030 wirde sich ergeben, wenn beispielsweise die Erddlindustrie in den
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kommenden Jahrzehnten die Reservenbasis unverhaltnismaBig rasant erhéhen wiirde. Dazu
waren immense Investitionen in derzeit nicht absehbare Projekte notwendig.

2050

Begriindbare Aussagen zur Verfliigbarkeit von Geothermie, Kernbrennstoffen, Kohle und Erd-
gas fur 2050 Uber die fir 2030 gemachten Angaben hinaus sind auf Basis der vorliegenden
Vorratsdaten und der absehbaren Entwicklungen nicht zu treffen.

Far Erdol wird nach derzeitigen Erkenntnissen allerdings keine Méglichkeit der Steigerung
bis 2050 gesehen (Abb. 9.15). Méglich und wahrscheinlich ist hier ein Bedarfsmaximum
(Peak Demand) deutlich vor 2050 durch Substitution von Erdél. Dazu muss die Hauptlast
der heutigen Saule der Energieversorgung der Welt von Erdél auf andere Energietrager
umverteilt werden. In dem dann neuen Energiemix sollten 6ékonomisch sinnvolle regenera-
tive Energien eine wichtige Rolle spielen. Erddl wird voraussichtlich trotzdem fir spezielle
Anwendungen und insbesondere fir die chemische Industrie weit Gber das Jahr 2050 hinaus
produziert werden.
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GLOSSAR

A

AAPG
af
A : K Verhadltnis

angereichertes Uran

Antiklinale

°API

Aquifer

Aquifergas

Arbeitszahl
assoz. Gas

authigen

biogen

BSR
BTL

Btu

CBM

American Association of Petroleum Geologists

aschefrei

Verhaltnis Abraum [m3] zu Kohle [t]

Uran, bei dem der Prozentsatz des spaltbaren Isotops U-235
Uber den Gehalt von 0,7205 % im Natururan gesteigert ist.
Kernreaktoren verwenden Anreicherungsgrade von 3 bis 4 %
U-235.

Eine durch Faltung erzeugte Aufwolbung mit allseits abfallen-
den Flanken.

MaBeinheit fur die Dichte der flissigen Kohlenwasserstoffe,
niedrige Grade entsprechen schwerem Ol (API = American Pet-
roleum Institute).

Grundwasserleiter; Teile der Erde, die Grundwasser enthalten
und geeignet sind, es weiterzuleiten.

im Formationswasser gel6stes Erdgas

Quotient aus gewonnener thermischer Energie und aufgewen-
deter elektrischer Energie.

assoziiertes Erdgas; Erdgas, das mit Erdél zusammen vor-
kommt und geférdert wird (auch Erdélbegleitgas).

Bezeichnung flir Gesteine, deren Bestandteile an Ort und Stelle
entstanden sind (z. B. aus einem Magma).

von Lebewesen gebildet

(= bottom simulating reflector) seismischer Reflektor, der die
Unterkante der Stabilitétszone der Gashydrate anzeigt

Biomass to Liquid (aus Biomasse hergestellte synthetische
Kraftstoffe)

British thermal unit(s)) englische Energie-MaBeinheit
— 5. MaBeinheiten

(= coalbed methane) Kohleflézgas; in Kohlen enthaltenes
Erdgas

Energierohstoffe 2009




C/H

cif

CTL

D

depletion mid-point

depletion rate

Direktwarmenutzung
Diskordanz

DOE

downstream

dry gas

EAR

Enthalpie

Entolungsgrad

EOR
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Verhaltnis von Kohlenstoff zu Wasserstoff

(cost, insurance, freight) Kosten, Versicherung und Fracht. Im
Uberseegeschéft tibliche Transportklausel, zu der der Verk&ufer
zusatzlich zur fob-Klausel (s. u.) die Kosten der Lieferung, die
Versicherung und die Fracht bis zum Bestimmungshafen tragt.

(Coal to Liquid) verflissigte Kohle bzw. aus Kohle hergestellte
synthetische Kraftstoffe.

Zeitpunkt, zu dem die Halfte der urspringlichen Reserven bzw.
des Gesamtpotenzials gefdordert worden ist.

Entnahmerate (in Prozent der Reservenmenge).

direkte Nutzung der Erdwarme (z. B. fir Heizzwecke; d. h.
keine Umwandlung in elektrische Energie).
— S. Geothermie

Bezeichnung flir das winkelige oder unregelmaBige Aneinan-
derstoBen von Gesteinsschichten; z. B. kann ein Speicherge-
stein von einer undurchlassigen Schicht gekappt werden.

Department of Energy (Energieministerium der USA).

Aktivitaten ab Bohrlochkopf wie Aufbereitung, Transport,
Verarbeitung, Verkauf.

Erdgas aus reinen Erdgaslagerstatten, sehr hoher Anteil an
Methan.

(= estimated additional resources) Definition von Vorraten,
die nicht Reserven sind. Nomenklatur der NEA/IAEA-Arbeits-
gruppe "Uranium, Resources, Production, and Demand".

— S. Uran

ZustandsgroBe idealer Gase, [J]; MaB fiur die technische Arbeit,
die eine gegebene Gasmenge verrichten kann; Symbol: J;
J hangt von der Temperatur und vom Druck ab.

bzw. Ausbeutegrad, prozentuale Menge des geférderten Erddls
vom Gesamtvorkommen einer Lagerstatte.

(= enhanced oil recovery) Verfahren zur Verbesserung des
natdrlichen Entélungsgrades einer Erddllagerstatte, sekundare
und tertiare Forderverfahren.



GLOSSAR

Erdgas

Erdol

Erdsonde

EU

EUR

Exploration

F

Faziesfalle

Feldesabgaben

field growth

fob

natdrlich in der Erde vorkommende oder an der Erdoberflache
austretende Gase unterschiedlicher chemischer Zusammenset-
zung; in diesem Kontext verstanden als brennbare Gase.

konventionell: freies Erdgas und Erddlgas.

nicht-konventionell: Erdgas in dichten Speichern, Fl6zgas,
Aquifergas und Gashydrate.

nattrlich vorkommendes Gemisch aus flissigen Kohlenwasser-
stoffen.

konventionell: flieBfahiges Erddl in der Lagerstatte,
API-Grad hoher als 10°,
Schwerdl, Leichtdl, Kondensat.

nicht-konventionell: in der Lagerstatte nicht flieBfahig
API-Grad geringer als 10°, Schwerstdl,
Rohél aus Olsand (Bitumen, Asphalt),
Rohdl oder Schweldl aus Olschiefer.

ein in ein Bohrloch eingebrachtes Rohr oder Rohrsystem,
in dem eine Flussigkeit zirkuliert und das zur Extraktion von
Wadrme aus dem Untergrund dient.

Europdische Union (EU-27).
— s. Wirtschaftspolitische Gliederungen

(= estimated ultimate recorvery) geschatztes Gesamtpotenzial
eines Energierohstoffes.

Aufsuchung und ErschlieBung von Lagerstdtten und Rohstoff-
Vorkommen in der Erdkruste.

Konfiguration einer Erdol- oder Erdgaslagerstatte bei der das
Speichergestein ausdinnt und in eine undurchlassige Schicht
(z. B. Tonstein) Ubergeht.

Proportional zur Flache eines Erdélfeldes kann ein Staat so-
genannte Feldesabgaben verlangen. Es wird hierbei zwischen
Feldesabgaben flr Explorationsgebiete (engl. exploration sur-
face fees) und Fordergebiete (engl. exploitation surface fees)
unterschieden.

Zunahme/Wachstrum der Reserven in einem Ol-/Gasfeld
durch erhdhte Ausbeutefaktoren, neue Bohrergebnisse.

(= free on board) Lieferung frei Transportmittel. Im Ubersee-
geschaft Ubliche Transportklausel, bei der der Verkaufer ver-
pflichtet ist, die Ware an Bord des Transportschiffes zu bringen.
Ab hier ist der Kaufer flir die Ware verantwortlich.
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Forderabgaben

FPSO

frac
frontier area

FSR

G

Gashydrat

Gesamtpotenzial

Gewinnungskosten

GECF

giant, supergiant
megagiant oilfield

GIP

GIIP
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oder Forderzins (engl. royalties), sind die bekanntesten und
haufigsten Abgaben in der Rohstoffindustrie. Sie sind sowohl in
PSCs als auch in Konzessionssystemen ublich. Férderabgaben
werden meistens als Prozentsatz auf den Marktwert der gefor-
derten Erd6l- bzw. Erdgasmenge erhoben (nach Abscheidung
von Wasser und Gasen).

(= floating production, storage and offloading)
Produktions-, Lager- und Verladeschiffe flir Erdol
(FPSO-Anlagen sind schwimmende Fabriken zur Nutzung
von offshore-Feldern).

von einem Bohrloch ausgehender, kiinstlich erzeugter Riss
zur Steigerung der Permeabilitat und damit der Férderung
fracen: ,fracs" erzeugen.

(= Frontiergebiet) Gebiet, in dem z. B. aus klimatischen
oder logistischen geographischen Griinden bislang kaum
Explorationsarbeiten durchgefihrt worden sind.

(= financial reporting system) System der EIA, das rund
30 US-Olgesellschaften umfasst, die fir ihre weltweiten Opera-
tionen Daten liefern.

feste (schneeartige) molekulare Verbindungen zwischen Gasen
und Wasser, die unter bestimmten Druck/Temperatur-Bedin-
gungen stabil sind.

Kumulierte Férderung plus Reserven plus Ressourcen,
engl.: estimated ultimate recovery

Kosten der bergmannischen Gewinnung und Erzaufbereitung
bis zum Endprodukt (yellow cake).
—S. Uran

(= gas exporting countries forum) Zusammenschluss von finf-
zehn Erdgas exportierenden Lander (s. dazu Infobox 4).

Kategorien flir Kohlenwasserstoff-Felder entsprechend ihrer
GroBe; mit Reserven groBer 500, 5000 bzw. 50 000 Mb

(68, 680, 6800 Mt) fir Erdél und

groBer 3, 30 bzw. 300 tcf (85, 850, 8500 Mr. m3) flr Erdgas.

(= gas in place) Gasmenge derzeit in der Lagerstatte

(= gas initially in place) Gasmenge urspringlich in der Lager-
statte.



GLOSSAR

Grundwasser

GTL

GUS

H

Hartkohle

HDR-Verfahren

HEU

HK
Hochtemperatur-
Lagerstitte
hydrostatisch
hydrothermale
Hochenthalpie-
Lagerstitte
hydrothermale

Niedrigenthalpie-
Lagerstitte

I

IAEA

IEA

der Teil des unterirdischen Wassers, der sich in der wasser-
gesattigten Zone befindet. Diese wird nach oben durch die
Grundwasseroberflache vom Kapillarsaum getrennt. Die Grund-
wasserzone reicht nach unten bis in Krustenbereiche hinein, in
denen praktisch keine zusammenhdngenden Kluft- und Poren-
systeme mehr existieren.

(= gas to liquid) Gewinnung synthetischer Treibstoffe aus Erd-
gas mittels verschiedener Verfahren, u. a. Fischer-Tropsch.

Gemeinschaft Unabhangiger Staaten.
— S. Landergruppen

Anthrazit, Steinkohlen, Hartbraunkohlen mit einem Energiein-
halt der Kohle (aschefrei) > 16 500 kJ/kg.

(= Hot-Dry-Rock-Verfahren) In Gesteinen mit sehr geringer
hydraulischer Durchlassigkeit und Temperaturen > ca. 150 °C
werden zwischen Tiefbohrungen durch hydraulische Risserzeu-
gung FlieBwege geschaffen, die als Warmetauscher dienen.
Durch Wasserzirkulation wird Warmeenergie gewonnen.

(= highly enriched uranium) hochangereichertes Uran
(> 90 % U-235), vorwiegend flr militarische Zwecke benutzt.

Hartkohle (Anthrazit, Steinkohlen, Hartbraunkohlen),
Energieinhalt der Kohle af > 16 500 kJ/kg.

Geothermische Lagerstatte mit einer Temperatur von
in der Regel tiber 150 °C.

dem Druck der darliber befindlichen Wassersaule entsprechend

Dampf- oder HeiBwasservorkommen mit einer Temperatur
Uber 150 °C.
— 5. Geothermie

HeiB- oder Warmwasservorkommen mit einer
Temperatur unter 150 °C.
— 5. Geothermie

International Atomic Energy Agency, UN-Behorde
Sitz: Wien (= Internationale Atomenergie Organisation, IAEO).
— s. Wirtschaftspolitische Gliederungen und Uran

International Energy Agency, zur OECD gehérend,
Sitz: Paris.
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IGU

Inkohlung

in place

in-situ

I0C

IOR

Jahresarbeitszahl

K

Kalina-Verfahren

kcal
kj

Kondensat

Kontinentalhang

Konzession

International Gas Union.

Umwandlung von organischem Ausgangsmaterial durch
Temperaturerhéhung im Laufe geologischer Zeitraume.

insgesamt in einem Vorkommen/einer Lagerstatte enthaltener
Rohstoff, auf Volumen bezogen.

(= am Ort, am Platz) in der Lagerstatte befindlich; aber auch
Bezeichnung einer Reaktion oder eines Prozesses am Entste-
hungsort, auch als Synonym fiir in place benutzt.

International Oil Companies, dazu zahlen u. a. die Superma-
jors: Chevron Corp., ExxonMobil Corp., BP plc, Royal Dutch plc,
Total.

(= improved oil recovery) Verfahren zur Verbesserung des
natdrlichen Entélungsgrades einer Erddllagerstatte (umfassen-
der als EOR), beinhaltet u. a. zusatzliche StimulierungsmaB-
nahmen, Reservoir Management, Kostenreduzierung.

Joule
— S. MaBeinheiten

Quotient aus der pro Jahr gewonnenen thermischen Energie
und der pro Jahr aufgewendeten elektrischen Energie.

Stromerzeugung durch Verdampfung eines
Ammoniak-Wasser-Gemisches.
— 5. Geothermie

Kilokalorie — s. MaBeinheiten

Kilojoule — s. MaBeinheiten

unter Lagerstattenbedingungen gasférmige, unter Oberflachen-
bedingungen flissige (kondensierte) Kohlenwasserstoffe, die
zusammen mit Erdgas geférdert werden

(Dichte: > 45°API oder < 0,80 g/cm3).

die an den Schelf anschlieBenden Meeresgebiete mit
Wassertiefen bis teilweise Uber 2000 m.

einer Firma/Unternehmen zu Explorations- und Produktions-
zwecken flr eine bestimmte Zeit zur Verfliigung gestelltes
Gebiet.

kumulierte Férderung Summe aller Jahresférderungen seit Férderbeginn.
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KW

L

Ib

Leistungszahl
lithostatisch
Lizenzgebiet

LNG

LPG

M

Methan

Migration

Mineralol

MOX

MS

Muttergestein

MW

th

Kohlenwasserstoffe: Chemische Verbindungen aus Kohlenstoff
und Wasserstoff, in denen in geringen Mengen auch ande-

re Elemente (z. B. Schwefel, Stickstoff, Sauerstoff, Metalle)
chemisch gebunden sein kénnen. Zu den KW gehdren Erddl,
Kondensat und Erdgas.

hohere KW: KW mit mehr als einem Kohlenstoff-Atom

Pfund (1 Ib = 453,59 g).

Quotient aus gewonnener thermischer Leistung und aufgewen-
deter elektrischer Leistung.

dem Druck der dariiber befindlichen Gesteinsschichten ent-
sprechend.

einer Gesellschaft zu Explorations- und Produktionszwecken
flr eine bestimmte Zeit zur Verfligung gestelltes Gebiet.

(liquified natural gas) verflissigtes Erdgas
(fr Transportzwecke)

(1 t LNG enthalt ca. 1400 Nm3 Erdgas,

1 m3 LNG wiegt ca. 0,42 t).

(= liquified petroleum gas) Bestandteile des Rohgases, die
auch unter Oberflachenbedingungen gasférmig bleiben, sich
aber unter geringem Druck (bis 25 Bar) verflissigen lassen

(im Handel als "Flaschengas", Bestandteile sind liberwiegend
Propan und Butan).

einfachster Kohlenwasserstoff (CH,).

unterirdischer Vorgang bei der Erddl- und Erdgasentstehung,
wobei das Erddl bzw. Erdgas vom Muttergestein zum Speicher-
gestein wandert.

Erdél und in Raffinerien hergestellte Erddlprodukte.

Mischoxid; angereichertes Uranoxid mit Plutoniumoxid;
wird als Kernbrennstoff eingesetzt.

Mann/Schicht, Bergleute pro Arbeitsschicht.

Gestein, mit hohem Anteil an organischem Material, in dem
sich Erddl bzw. Erdgas bilden kann.

thermische Leistung in MW.
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MW

N
NAFTA

Natururan (U _,)

NEA

NGL

Niedrigtemperatur-
Lagerstitte

NOC

O

OECD

offshore
0GJ

OIP

OIIP / OOIP

OPEC

ORC-Anlage

GLOSSAR

elektrische Leistung in MW.

North American Free Trade Association.
— s. Wirtschaftspolitische Gliederungen

Uran in der Isotopenzusammensetzung, in der es in der Natur
vorkommt. Natururan ist ein Gemisch von U-238 (99,2739 %),
U-235 (0,7205 %) und U-234 (0,0056 %).

Nuclear Energy Agency; zur OECD gehdrend, Sitz: Paris.
— S. Uran

(= Natural Gas Liquids) Bestandteile des Rohgases, die in der
Lagerstatte gasférmig sind und vom Rohgas durch Abklihlung
separiert werden kdnnen; Bestandteile: Ethan, Propan, Butan,
Pentan und Kondensat (Begriff nicht genau definiert; Konden-
sat ist jedoch meist mit eingeschlossen).

geothermische Lagerstatte mit einer Temperatur von
in der Regel unter 150 °C.

National Oil Companies. Uberwiegend in staatlicher Hand
befindliche Olgesellschaften, dazu zahlen u. a. Saudi Aramco,
Petrobras, China National Petroleum Company.

Organization for Economic Cooperation and Development
Sitz: Paris.
— s. Wirtschaftspolitische Gliederungen

vor der Kuste liegende Gebiete, unter Meeresbedeckung.
Oil & Gas Journal (Fachzeitschrift).

(= oil in place) Olmenge derzeit in der Lagerstatte.
— S. Erdél

(= oil initially in place/oil originally in place)
Olmenge urspriinglich in der Lagerstatte.
— S. Erdél

Organization of Petroleum Exporting Countries, Sitz: Wien.
— s. Wirtschaftspolitische Gliederungen

(= Organic-Rankine-Cycle-Anlage) Stromgeneratoren, deren
Turbinen mit einem (organischen) Arbeitsmittel mit niedriger
Siedetemperatur betrieben werden.
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P

Permeabilitat
Plutonium

Porositat

Potenzial

Primdrenergienutzung

MaB fir die hydraulische Durchlassigkeit eines Gesteins;
MaBeinheit: Darcy [D] bzw. Millidarcy [mD],
[m2 = 10%* Darcy]; Symbol: k.

Spaltprodukt bei der Kettenreaktion; entsteht aus U-238,
durch Neutroneneinfang wird Pu 239 gebildet.
— S. Uran

Porenraum eines Gesteins; MaBeinheit: [%].

technisches Potentzial: pro Jahr unter Berlcksichtigung
aller technischen Restriktionen gewinnbare Warmemenge eines
geothermischen Lagerstattentyps in einem bestimmten Gebiet.
— S. Geothermie

theoretisches Potenzial: pro Jahr dargebotene Warme-
menge eines geothermischen Lagerstattentyps in einem
bestimmten Gebiet.

— 5. Geothermie

Gesamtpotenzial: kumulierte Férderung plus Reserven
plus Ressourcen.

verbleibendes Potenzial: Reserven plus Ressourcen.

direkte Nutzung der Erdwarme (z. B. fir Heizzwecke, d. h.
keine Umwandlung in elektrische Energie).

Primdrenergieverbrauch (PEV) der PEV bezeichnet die insgesamt fiir die Versorgung

PSC

R

RAR

Reichweite

Reingas

Reserven

einer Volkswirtschaft bendétigte Energiemenge.

oder PSA (engl. production sharing contract oder -agreement).
Vertrag zwischen einem Staat und Erddél-/Erdgasunternehmen
der die geférderte Erd6l- bzw. Erdgasmenge nach einem be-
stimmten Schllssel aufteilt.

(= reasonably assured resources) in der niedrigsten Kosten-
klasse: Reserven, sonst Ressourcen (s. EAR).
— S. Uran

statische Reicheweite: Quotient aus Reserven und
letzter Jahresférderung.

normiertes Erdgas mit einem Heizwert von 9,7692 kWh/Nm3.
nachgewiesene, zu heutigen Preisen und mit heutiger Technik
wirtschaftlich gewinnbare Mengen einer Energierohstoff-La-

gerstatte; urspriingliche Reserven: kumulierte Férderung plus
verbleibende Reserven.
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~reserve growth"

Ressourcen

rezykliertes Uran

Rohgas

S

scf

Schelf
SKE

SPE

Speichergestein
Spotmarkt

Stimulation
Stockpunkt

swing producer

—

Temperatur

Therm

oder field growth = Reservenzuwachs. Wahrend der Forde-
rung und weiteren Entwicklung eines Erdol- oder Erdgasfeldes
erhdhen sich erfahrungsgeman die geschatzten urspriinglichen
Reserven bzw. das Gesamtpotenzial durch besseres Verstand-
nis der Lagerstatte.

nachgewiesene, aber derzeit technisch und/oder wirtschaftlich
nicht gewinnbare sowie nicht nachgewiesene, aber geologisch
maogliche, kinftig gewinnbare Mengen an Energierohstoffen.

nach dem Einsatz im Reaktor nicht verbrauchtes Uran; Rlck-
fihrung in Brennelemente.

bei der Forderung gewonnenes, unbehandeltes Erdgas.

standard cubic foot (feet).

die Kontinente umgebende Meeresgebiete bis etwa 200 m
Wassertiefe.

Steinkohleeinheit
— S. Umrechnungsfaktoren

Society of Petroleum Engineers.

pordses und permeables Gestein (z. B. Sandstein, Kalkstein),
in dessen Porenraum sich Flissigkeiten (Erdél, Wasser) oder
Gase (Erdgas) befinden.

ein regionaler Markt (z.B. fir Nordeuropa: Rotterdam), auf
dem ein kurzfristiger Handel mit Mineraldlprodukten und Roho-
len erfolgt.

Verbesserung der Foérdereigenschaften einer Bohrung durch
technische MaBnahmen.

(engl.: pour point) Temperatur, bei der eine Flissigkeit (hier:
Erdol) so viskos wird, dass sie gerade aufhort zu flieBen.

Produzent eines Rohstoffes, der aufgrund seiner groBen
Forderkapazitat Nachfrageschwankungen ausgleichen kann.

Kelvin (absolute Temperatur), [K];
T [K] =T [°C] + 273,2; Symbol: T.

englische Energie-MaBeinheit,

(1 Therm = 100 000 Btu = 1060 MJ;
Pence/Therm etwa gleich 0,5 € cents/m3).
— s. Geothermie
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thermogen

toe

Trager

Transmissibilititat

U

UN-ECE
upstream
upgrading

USGS

\"/

VAE

vertikaler
Temperaturgradient

W

waf

Warmeleitfahigkeit
Warmekapazitat

Warmepumpe

Warmestrom

durch Temperatureinwirkung gebildet.

(= ton(s) of oil equivalent) Tonne(n) Erddlaquivalent
(ca. 1,428 t SKE).

(Tragergestein) Speichergestein.

MaB flr die hydraulische Durchlassigkeit einer Gesteinsschicht;
1 m3 = 102 Darcy m; Symbol: T.

United Nations Economic Commission for Europe, Sitz: Genf.

alle Tatigkeitsbereiche bis zum Austritt der Kohlenwasserstoffe
aus dem Bohrlochkopf: Aufsuchung (exploration), ErschlieBung
(development) und Férderung/Produktion (exploitation).

Qualitatsverbesserung, Erhohung der API-Grade
(bei Gewinnung von nicht-konventionellem Erddl).

United States Geological Survey.

Vereinigte Arabische Emirate.
— S. Landergruppen

Anderung der Temperatur mit der Tiefe;
[K/m] oder [°C/m];
Symbol: dT/dz.

wasser- und aschefrei.

MaB fir das Warmeleitvermdégen eines Stoffes;
[W/(m - K)]; Symbol: A.

MaB fir das Warmespeichervermdgen eines Stoffes;
[3/(K - kg)]; Symbol: c.

technische Anlage, die unter Einsatz zusatzlicher Arbeit einem
Warmspeicher niedriger Temperatur Warme entzieht und sie
einem Warmespeicher hoherer Temperatur zufihrt.

Warmemenge, die pro Zeiteinheit durch eine Flache von einem

Quadratmeter in der Erdkruste stromt;
[I/s - m2] = [W/m2]; Symbol: q.
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Warmestromdichte

WBK

WEC
WEK

Wirkungsgrad

WGC

WPC

Energierohstoffe 2009

Warmemenge, die durch eine Flache von 1 m2 pro Sekunde
flieBt, [W/m2]; (0,001 W/m2 =1 mW/m2); Symbol: q

Weichbraunkohle,
Energieinhalt der Rohkohle aschefrei < 16 500 kJ/kg

World Energy Council, Sitz: London

Welt-Energie-Konferenz

ist das Verhaltnis von abgegebener Leistung zu zugefihrter
Leistung. Wird im Bereich der Energiewandlung bzw. -Ubertra-
gung verwendet

World Gas Conference

World Petroleum Council



LANDERGRUPPEN

Landergruppen (geographisch)

Gliederung der Staaten dieser Welt

Europa

Albanien, Andorra, Belgien, Bosnien-Herzegowina, Bulgarien, Danemark, Deutschland,
Estland, Farder Inseln (zu Danemark), Finnland, Frankreich, Gibraltar (zu GB),
Griechenland, GroBbritannien, Irland, Island, Isle of Man (zu GB), Italien, Kanalinseln
(zu GB), Kroatien, Lettland, Liechtenstein, Litauen, Luxemburg, Malta, Mazedonien,
Moldau (Moldawien), Monaco, Montenegro, Niederlande, Norwegen, Osterreich, Polen,
Portugal, Rumanien, San Marino, Schweden, Schweiz, Serbien, Slowakei, Slowenien,
Spanien, Tschechische Republik, Tlrkei, Ungarn, Vatikanstadt, Zypern

GUS (Gemeinschaft unabhangiger Staaten; 12 Lander)

Armenien, Aserbaidschan, Georgien, Kasachstan, Kirgisistan, Moldawien, Russland
(Russische Foderation), Tadschikistan, Turkmenistan, Ukraine, Usbekistan, WeiBrussland
(Belarus)

Afrika

Agypten, Algerien, Angola (inkl. Cabinda), Aquatorialguinea, Athiopien, Benin,

Botswana, Burkina Faso, Burundi, Dschibuti, Cote d "Ivoire (Elfenbeinklste), Eritrea, Ga-
bun, Gambia, Ghana, Guinea, Guinea-Bissau, Kamerun, Kap Verde, Kenia, Komoren, Kon-
go (Demokratische Republik, ehemals Zaire), Kongo (Republik), Lesotho, Liberia, Libyen,
Madagaskar, Malawi, Mali, Marokko, Mauretanien, Mauritius, Mayotte/Mahore, Mosambik,
Namibia, Niger, Nigeria, Ruanda, Sambia, Sao Tome & Principe, Senegal, Seychellen,
Sierra Leone, Simbabwe, Somalia, St. Helena (zu GB), Sudan, Sidafrika, Swasiland,
Tansania, Togo, Tschad, Tunesien, Uganda, West-Sahara (Demokratische Arabische
Republik), Zentralafrikanische Republik

Naher Osten

Bahrain, Irak, Iran, Israel, Jemen, Jordanien, Katar, Kuwait, Libanon, Oman, Saudi-
Arabien, Syrien, Vereinigte Arabische Emirate
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LANDERGRUPPEN

Landergruppen (geographisch)

Gliederung der Staaten dieser Welt - Fortsetzung

Austral-Asien

Afghanistan, Bangladesch, Bhutan, Brunei, China (Republik; auch: Taiwan), China
(Volksrepublik), Indien, Indonesien, Japan, Kambodscha, Korea (Demokratische
Volksrepublik; auch Nordkorea), Korea (Republik; auch Sidkorea), Laos, Malaysia,
Malediven, Mongolei, Myanmar, Nepal, Neu-Kaledonien, Pakistan, Papua-Neuguinea,
Philippinen, Singapur, Sri Lanka, Thailand, Vietham

Australien, Belau (Palau Inseln, zu USA), Cook Inseln (zu Neuseeland), Fidschi,
Franzdsisch Polynesien, Guam (zu USA), Kiribati (Gilbert Inseln), Marshallinseln,
Mikronesien, Nauru, Neukaledonien, Neuseeland, Norfolk Inseln (zu Australien),
Nordliche Marianen, Palau, Pazifische Inseln (zu USA), Pitcairn Insel (zu GB), Ryukyu In-
seln, Salomonen, Samoa (Westsamoa), Samoa (zu USA), Tokelau Inseln (zu
Neuseeland), Tonga, Tuvalu (Ellice Inseln), Vanuatu (Neue Hebriden), Wallis & Futuna
(zu Frankreich)

Nordamerika
Gronland, Kanada, Mexiko, USA

Mittel- und Siidamerika (Lateinamerika ohne Mexiko)

Anguilla, Antigua & Barbuda, Argentinien, Bahamas, Barbados, Belize, Bermudas,
Bolivien, Brasilien, Caiman-Inseln, Chile, Costa Rica, Dominica, Dominikanische Republik,
Ecuador, El Salvador, Falkland Inseln (zu GB), Franzdsisch Guyana, Grenada, Guadeloupe,
Guatemala, Guyana, Haiti, Honduras, Jamaika, Kolumbien, Kuba, Martinique, Montserrat,
Nicaragua, Niederléandische Antillen, Panama, Paraguay, Peru, Puerto Rico (zu USA),

St. Kitts & Nevis, St. Lucia, St. Pierre & Miquelon, St. Vincent & die Grenadinen,
Suriname, Trinidad & Tobago, Turks & Caicos Inseln, Uruguay, Venezuela, Virgin Inseln
(zu GB), Virgin Inseln (zu USA)
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WIRTSCHAFTSPOLITISCHE GLIEDERUNGEN

Wirtschaftspolitische Gliederungen

Europadische Union (EU-27)

Belgien, Bulgarien?, Déanemark, Deutschland, Estland?!, Finnland, Frankreich, Griechen-
land, GroBbritannien, Irland, Italien, Lettland?, Litauen?!, Luxemburg, Malta?,
Niederlande, Osterreich, Polent, Portugal, Ruméanien?, Schweden, Slowakei!, Slowenient,
Spanien, Tschechien!, Ungarn?, Zypern?

IAEA (International Atomic Energy Agency; 129 Lander)

Agypten, Athiopien, Afghanistan, Albanien, Algerien, Angola, Argentinien, Armenien,
Australien, Bangladesh, Belgien, Benin, Bolivien, Bosnien-Herzegowina, Brasilien,
Bulgarien, Burkina Faso, Chile, China, Costa Rica, Danemark, Deutschland,
Dominikanische Republik, Ecuador, Elfenbeinkiiste, El Salvador, Estland, Finnland,
Frankreich, Gabun, Georgien, Ghana, Griechenland, GroBbritannien, Guatemala, Haiti,
Indien, Indonesien, Iran, Irak, Irland, Island, Israel, Italien, Jamaika, Japan, Jemen,
Jordanien, Jugoslawien (Serbien), Kambodscha, Kamerun, Kanada, Kasachstan, Katar,
Kenia, Kolumbien, Kongo, Kroatien, Kuba, Kuwait, Lettland, Libanon, Liberia, Libyen,
Liechenstein, Litauen, Luxemburg, Madagaskar, Malaysia, Mali, Malta, Marshall Inseln,
Mauritius, Marokko, Mazedonien, Mexiko, Moldawien, Monaco, Mongolei, Myanmar,
Namibia, Neuseeland, Micaragua, Niederlande, Niger, Nigeria, Norwegen, Osterreich,
Pakistan, Panama, Praguay, Peru, Philippinen, Polen, Portugal, Rumanien, Russland,
Sambia, Saudi Arabien, Schweden, Schweiz, Senegal, Sierra Leone, Simbabwe, Singapur,
Slowakei, Slowenien, Spanien, Sri Lanka, Sudan, Stdafrika, Sidkorea, Syrien, Tansania,
Thailand, Tschechien, Ttlrkei, Tunesien, Uganda, Ukraine, Ungarn, Uruguay, USA,
Usbekistan, Venezuela, Vereinigte Arabische Emirate (VAE), Vietnam, WeiBrussland,
Zypern

NAFTA (North American Free Trade Association, 1994)
Kanada, Mexiko, USA

OECD (Organization for Economic Cooperation and Development, 1949; 30 Lander)

Australien (1971), Belgien (1949), Danemark (1949), Deutschland (1949),

Finnland (1969), Frankreich (1964), Griechenland (1964), GroBbritannien (1964),
Irland (1964), Island (1964), Italien (1964), Japan (1964), Kanada (1960), Luxemburg
(1964), Mexiko (1994), Neuseeland (1973), Niederlande (1996), Norwegen (1996),
Osterreich (1996), Polen (1996), Portugal (1959), Schweden (1959), Schweiz (1959),
Slowakei (2000), Spanien (1959), Sidkorea (1996), Tschechien (1995), Tirkei (1996),
Ungarn (1996), USA (1960)

OPEC (Organization of the Petroleum Exporting Countries; 11 Lander)

Algerien, Angola (seit 1.1.2007), Ecuador (seit 1.1.2007), Gabun (bis 10.06.1996), In-
donesien, Irak, Iran, Katar, Kuwait, Libyen, Nigeria, Saudi-Arabien, Venezuela, Vereinigte
Arabische Emirate (VAE)

t seit 2004 Mitglied
2 seit 2007 Mitglied
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ERDGASMARKTE

Erdgasmarkte

Europaischer Erdgasmarkt

Europa, Russland (westlicher Teil bis Jenissei), andere europaische Lander der GUS,
Agypten, Algerien, Libyen, Marokko, Tunesien, Westsahara (Demokratische Arabische
Republik)

Asiatischer Erdgasmarkt
Austral-Asien, Russland (6stlicher Teil ab Jenissei)

Ubergangsbereich Europiischer/Asiatischer Markt

Naher Osten, Zentralasiatische Lander der GUS (Kasachstan, Usbekistan, Turkmenistan,
Tadschikistan, Kirgisistan)

Nordamerikanischer Erdgasmarkt
Nordamerika

Silidamerikanischer Erdgasmarkt
Argentinien, Bolivien, Brasilien, Chile, Paraguay, Peru, Uruguay
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MASSEINHEITEN

b, bbl
Btu

boe

bopd, b/d
cal

kcal

bcf

cf, cuft
cf/d
(m)mcf

tcf

kJ
MJ
GJ
TJ
PJ
EJ

Nm:3

Mio. m3
Mrd. m3
Bill. m3

kW
MW
GW
kWh
MWh
GWh
MWa

barrel, Fass
British thermal unit

Barrel(s) Ol Aquivalent
Barrel(s) Ol pro Tag
Kalorie

Kilokalorie

Milliarden Kubikful3
Kubikfu3
KubikfuBB/Tag
Millionen KubikfuB

Billionen Kubikfuf3

Darcy

Joule
Kilojoule
Megajoule
Gigajoule
Terajoule
Petajoule
Exajoule

Kubikmeter
Norm-Kubikmeter

Millionen Kubikmeter
Milliarden Kubikmeter
Billionen Kubikmeter

Watt

Kilowatt
Megawatt
Gigawatt
Kilowatt-Stunde
Megawatt-Stunde
Gigawatt-Stunde
Megawatt-Jahr

MaBeinheiten

1 bbl = 158,984 Liter

1 Btu = 1060 Joule

1000 Btu = ca. 1 cf Erdgas
(= barrel(s) of oil equivalent)
(= barrel oil per day)

1 cal =4,1868]

1 kcal = 103 cal

(= billion cf) 10° cf

1 cf =0,02832 m3

1 cf/d entspricht etwa 10 m3/Jahr

(= million cubic feet) gelegentlich steht ein ,m"
fir 1000 und zwei ,m" fur Millionen

(= trillion cubic feet) = 10*? cuft

Einheit zur Angabe der Permeabilitat eines Gesteins.
Auch in mD (milli Darcy) = 0,001 D

1] =0,2388cal = 1Ws

1k]l=103]

1 M]J=10°]

1G] =10°] = 278 kWh = 0,0341 t SKE
1T]=10%2] =278 x103 kWh = 34,1 t SKE

1 P)=10%] =278 x10%° kWh = 34,1-10° t SKE
1 EJ=10%] =278 x10° kWh = 34,1'10° t SKE

Gasmenge in 1 m3 bei 0°C und 1013 mbar
[auch m3(Vn) abgekilirzt]

1 Mio. m3 = 105 m3

1 Mrd. m3 = 10° m3

1 Bill. m3 = 102 m3

1 kW = 103 W

1 MW = 105 W

1GW = 10° W

1 kWh = 3,6 x 10¢ ]

1 MWh = 3,6 x 10° ]
1 GWh = 3,6 x 102 ]
1 MWa = 3,15 x 102 ]
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MASSEINHEITEN

MaBeinheiten - Fortsetzung

Pas

ppm

t/a
tce
kt
Mt
Gt
Tt

Pascal-Sekunde =kg'ms* Angabe zur Viskositat einer Fllssigkeit;
z. B. Wasser hat bei 20°C eine Viskositat von
1 mPas

parts per million =10"% = Teile pro Million = 0,0001 %

Tonne 1t=103kg

metrische Tonne(n) pro Jahr
tons of coal equivalent = Tonnen Steinkohleneinheiten = t SKE

Kilotonne 1kt = 103t
Megatonne 1Mt = 106t
Gigatonne 1Gt = 10° t
Teratonne 1Tt = 102 t
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UMRECHNUNGSFAKTOREN

Umrechnungsfaktoren:

1 t Erdol 1 toe = 7,35 bbl = 1,428 t SKE = 1101 m3 Erdgas = 41,8 x 10° ]

1tLNG 1380 m3 Erdgas = 1,06 toe = 1,52 t SKE = 44,4 x 10° ]

1000 Nm?3 Erdgas 35 315 cf = 0,9082 toe = 1,297 t SKE = 0,735 t LNG = 38 x 10° ]

1t SKE 0,70 toe = 770,7 m3 Erdgas = 29,3 x 10° ]
1 EJ (10 ]) 34,1 Mio. t SKE = 23,9 Mio. toe = 26,3 Mrd. m3 Erdgas
= 278 Mrd. kWh

1 t Uran (nat.) 14 000 bis 23 000 t SKE;
je nach Ausnutzungsgrad veranderliche Werte

1 kg Uran (nat.) 2,6 b U,0,

1 Die fossilen Energierohstoffe sind als Naturprodukte Schwankungen in ihren Energieinhalten
unterworfen; die angegebenen spezifischen Energieinhalte stellen Durchschnittswerte dar, von
denen im Einzelfall auch deutliche Abweichungen madglich sind.

Fur Erdgas wurden die Umrechnungskoeffizienten den internationalen Werten angepasst, die
deutlich Uber den bisher benutzten Werten fur Deutschland liegen. Damit wird ein realistischerer
weltweiter Vergleich des Erdgases zu anderen Energierohstoffen gesichert. Als Umrechnungsko-
effizient wurde der vom BMWi in den Energie Daten 2003 (s. 52) enthaltene Wert von 38 MJ pro
m3 den in dieser Studie vorgenommenen Berechnungen zugrunde gelegt. Nach IEA Natural Gas
Information 2006 (S. XXIX/XXX) liegen die Heizwerte je Kubikmeter Erdgas zwischen 33,32 MJ
(Niederlande) und 43,717 (Tunesien). Deutschland liegt mit 33,337 MJ/m3 im unteren Bereich.
Der durchschnittliche Heizwert aus der Produktion der Top Ten des Jahres 2006 liegt bei 38,3
MJ/m3. Andere Umrechnungsfaktoren schwanken zwischen 37,68 MJ/m3 (BP 2007) und 41,4
MJ/m3 (E.ON Ruhrgas). Damit liegt der Wert von 38 MJ/m3 im sicheren Bereich.
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STRATIGRAPHISCHE TABELLE

Stratigraphische Tabelle

. Zeit
Ara System Serie Stufe (Ma)
Holozan
EMELLY Pleistozan 26
. Gelasium
Pliozan IM
Zancleum

Messinium
Tortonium
Serravallium

Kanozoikum

Tithonium

Famennium
Frasnium
Givetium
Eifelium
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