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1. Erdgas als Energietriger der nichsten Jahrzehnte?

In den vergangenen Jahrzehnten hat sich Erdgas weltweit als drittwichtigster
Primédrenergietridger nach Erdol und Kohle etabliert. So betrug 2004 der Anteil am weltweiten
Primérenergiebedarf rund 21%. Zahlreiche Studien prognostizieren Erdgas dabei zukiinftig
ein deutliches Wachstum, sowohl absolut, was angesichts eines weltweit steigenden
Energiebedarfs offensichtlich ist, als auch im Vergleich zu anderen Energietrigern. So
erwartet bspw. die IEA' ein jahrliches Nachfragewachstum in Héhe von 2,0%, welches dazu
filhrt, dass bis 2030 Erdgas weiter zum zweitplatzierten Primédrenergietriger Kohle

aufschlieBen wird. Andere Prognosen kommen zu dhnlichen Aussagen.”

Wihrend im traditionellen Haupteinsatzsegment, dem Wiarmemarkt, das weltweite Wachstum
eher begrenzt ist, basiert der relative Bedeutungsgewinn von Erdgas insbesondere auf dem
Trend zum zunehmenden Einsatz in der Elektrizitdtserzeugung. In diesem Sektor wird Erdgas
insbesondere den Einsatz von Kohle und Kernenergie substituieren. Erdgas vereint dabei
sowohl 6konomische als auch 6kologische Vorziige. Der weltweite Trend zu liberalisierten
und zunehmend wettbewerblich organisierten Strommairkten flihrt zu einem wachsenden
Bedarf an kleineren und flexibleren Kraftwerken, die iiberwiegend mit Gas befeuert werden.
Zusitzlich begiinstigen die weltweiten Klimaschutzbemiihungen CO;-arme Energietriger,

wodurch Gas einen weiteren Vorteil gegeniiber Kohle und Erdol erlangt.

Aber auch auBlerhalb des Elektrizititssektors kann Erdgas zukiinftig andere Energietrager
ersetzen. Kiinftige Anwendungsmoglichkeiten werden dabei beispielsweise die Umwandlung
von Gas zu synthetischen Fliissigtreibstoffen (,,Gas-to-Liquids®) zum Einsatz im
Transportsektor sowie die Wasserstoffgewinnung zur Umwandlung in Brennstoffzellen sein.
Damit wird Erdgas eine Universalitdt als Energietriager erreichen, wie sie bislang allein Erdol
besitzt. Entsprechend grofl wird seine Bedeutung fiir die zukiinftige Energieversorgung
eingeschitzt. Dennoch bleibt Erdgas ein fossiler und damit prinzipiell endlicher
Energietriger. Ziel dieses Aufsatzes ist es daher zu analysieren, wie sicher die Rohstoffbasis

fiir die weithin prognostizierte Entwicklung einzuschétzen ist.

Dabei wird neben dem gegenwirtigen Explorationsstand von Reserven und Ressourcen
insbesondere auch eine Analyse der aktuellen und zukiinftigen wirtschaftlichen
Rahmenbedingungen wie dem Rohstoffhandel und Preisentwicklung erfolgen. Grundsétzlich
ist die Menge der vorhandenen Erdgasmolekiile physikalisch gesehen endlich und damit
determiniert (die Regenerationsraten bei diesem fossilen Rohstoff konnen selbst fiir
langfristige Analysen vernachldssigt werden).Fiir die wirtschaftliche Analyse sind jedoch
allein die Mengen relevant, die den Verbrauchern tatsdchlich zur Verfiigung stehen kdnnen.
Neben der reinen Geologie werden diese Volumen entscheidend durch Parameter wie
Explorationstitigkeiten und technischem Fortschritt bestimmt und sind damit letztlich ein

"IEA (2006).
2 Vgl. dazu bspw. EIA (2006) oder EU (2006).



Produkt von Investitionen. Daher ist fiir eine aussagekriftige Analyse der Reserven und
Ressourcensituation eine Einbeziehung marktlicher Zusammenhidnge und wirtschaftlicher
Fundamentalfaktoren wie Explorations- und Produktionskosten essentiell.

2. Rohstoffseitige Verfiigbarkeit der Ressource Erdgas

2.1. Weltweite Erdgasreserven

Die weltweiten Reserven an konventionellem Erdgas betrugen zu Beginn des Jahres 2006 fast
180 Bio. m?, was einen historischen Hochststand markiert. Obwohl es Unterschiede in den
Einschitzungen gibt, bewegen sich die gingigen Reserveschidtzungen in einer geringeren
Spannbreite als beim Erdol.’ Allerdings dhnelt die geografische Verteilung der
Erdgasreserven wiederum der des Erddls, so dass auch hier eine hohe regionale Konzentration
existiert. In der so genannten ,,strategischen Ellipse® von Westsibirien iiber die kaspische
Region bis zur Arabischen Halbinsel lagern somit jeweils rund 68% der Weltreserven dieser
beiden wichtigen Energietrager. Die wichtigen Verbrauchszentren Asien, Nordamerika und
vor allem Europa sind hingegen mit weniger Erdgasreserven ausgestattet.

Abbildung 1: Gesamtpotenzial konventionelles Erdgas 2005 nach Regionen
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Quelle: Eigene Darstellung. Datenquelle: BGR (2006).

3 Die Schitzungen der Erdlreserven variieren vor allem durch die unterschiedliche Beriicksichtigung der
kanadischen Olsande sowie die nicht einheitliche Ubernahme der offiziellen Angaben einiger Staaten. Die
Reservenschitzungen fiir Erdgas in géngigen Statistiken und Studien variieren zwischen ca. 173 (bspw. Esso
(2006) und O&GIJ (2005)) und rund 180 Bio. m* (z.B. BP (2006) und Cedigaz (2006)). Die im Folgenden
verwendeten Angaben der Bundesanstalt fiir Geowissenschaften und Rohstoffe in Hannover (BGR (2006) liegen
im oberen Bereich dieses Intervalls.



Auch auf wirtschaftspolitische Gruppierungen bezogen lésst sich eine ungleiche Verteilung
der Vorkommen feststellen. Die elf Mitglieder der OPEC (Organization of the Petroleum
Exporting Countries) verfiigen zusammen tiber knapp die Hélfte der Reserven und nehmen so
eine dhnlich bedeutende Position wie im Erddlbereich ein. Die grofiten Anteile entfallen dabei

auf den Iran und Katar, die zusammen ca. 30% der Weltgasreserven besitzen.

Rund 32% der Reserven konnen den in der GUS (Gemeinschaft Unabhéngiger Staaten)
zusammengeschlossenen Nachfolgestaaten der Sowjetunion zugerechnet werden. Allein
Russland kommt auf einen Anteil von 26%, der Rest verteilt sich im Wesentlichen auf die
kaspischen Staaten Turkmenistan, Kasachstan, Usbekistan und Aserbaidschan sowie auf die
Ukraine.

Die hohe Bedeutung dieser beiden Gruppierungen zeigt sich in der Auflistung der groften
Reservenhalter (Tabelle 1). Unter den zehn filhrenden Reservenbesitzern finden sich neben
Russland acht OPEC-Staaten, unter den grofiten 30 sind alle elf Kartellmitglieder sowie sechs
GUS-Léander vertreten. Von den in der OECD (Organisation for Economic Co-Operation and
Development) organisierten Industriestaaten sind hingegen nur wenige auf den vorderen
Platzen dieser Auflistung anzutreffen. Gemeinsam verfiligt diese Staatengruppe iiber weniger
als 10% der Weltgasreserven. Die EU-Mitglieder verfiigen zusammen iiber lediglich rund
3 Bio. m?, wovon alleine ca. die Hélfte auf die Niederlande entfallt.

Tabelle 1:  Rangliste der grofiten Reservenhalter, Stand Anfang 2006

Bio. m® Anteil Bio. m® Anteil

1 Russland 47,3 26,4% 15 Malaysia 2,1 1,.2%

2 lIran 27,5 15,4% || 19 Agypten 1,9 1,1%

3 Katar 25,8 14,4% 17 Usbekistan 1,6 0,9%

4  Saudi Arabien 6,8 3,8% || 22 Kuwait 1,6 0,9%

5 VAE 6,0 34% |[ 21 Kanada 1,6 0,9%

6 USA 5,6 3,1% || 20 Niederlande 1,5 0,8%

7 Nigeria 5,2 29% | 23 Libyen 1,5 0,8%

8 Algerien 4,5 2,5% 25 Aserbaidschan 1,4 0,8%

9 Venezuela 4,3 2,4% 27 Indien 1,1 0,6%

10 Irak 3,2 1,8% || 24 Ukraine 1,0 0,6%

16 Kasachstan 3,0 1,7% |[ 28 Pakistan 1,0 0,6%

11 Turkmenistan 2,8 1,6% [ 29 Oman 0,8 0,4%

12 Indonesien 2,8 1,6% 30 Trinidad & Tobago 0,7 0,4%

13 Australien 25 1,4% || 26 GrolRbritannien 0,7 0,4%

14 Norwegen 24 1,3% Sonstige 8,5 4,7%

18 China 24 1,3% Welt 179,1  100,0%

Quelle: BGR (2000).

2.2, Erweiterung der Reservenbasis durch Ressourcen

Die aktuellen Reserven stellen nur einen Teil der insgesamt verfiigbaren Erdgasvorkommen
dar. Als Reserven werden dabei alle bereits entdeckten (physisch verfiigbar) und unter
gegebenen Rahmenbedingungen (aktuelle Fordermethoden und Rohstoffpreise) sowohl
technisch als auch wirtschaftlich verfiigbaren Erdgasmengen bezeichnet. Entdeckte
Vorkommen, deren Produktion derzeit noch nicht wirtschaftlich erfolgen kann, werden als



Grenzreserven definiert. Unentdeckte Vorkommen werden als Ressourcen (hypothetisch oder
spekulativ) bezeichnet.”*

Bei allen Definitionen ist zu beachten, dass es sich um dynamische GroéBen handelt, die sich
mit variierenden Rahmenbedingungen (wie volatilen Rohstoffpreisen oder technologischen
Neuerungen) ebenfalls verandern. Reserven werden durch die Forderung stindig abgebaut
und durch Investitionen in Exploration und ReservenerschlieBung wieder erneuert. Die
insgesamt zur Verfligung stehenden Reserven sind somit nicht geologisch unausweichlich
determiniert, sondern das Ergebnis des Zusammenspiels zwischen Marktprozessen und
technologischen Entwicklungen. Der Reservenzuwachs sto3t dann an seine Grenze, wenn die
Wiederbeschaffungskosten der Reserven hoher werden als der Preis, den der Markt fiir die
Reserven zu zahlen bereit ist. Der Einfluss des technischen Fortschritts macht sich dadurch
bemerkbar, dass dieser auf die tendenziell steigenden Wiederbeschaffungskosten (bedingt
durch den zunehmenden Riickgriff auf Lagerstitten mit schwierigen Forderbedingungen)
dampfend wirkt.’

Langfristig werden die oben beschriebenen Reserven aus den als Ressourcen vermuteten
Vorkommen ,,aufgefiillt”. Dabei ist zu beachten, dass Schidtzungen iiber die Ressourcen mit
deutlich hoheren Unsicherheiten behaftet sind als die ebenfalls recht unsicheren Angaben {iber
die Reserven. Nach Schitzungen der Bundesanstalt fiir Geowissenschaften und Rohstoffe
(BGR) betragen die konventionellen Erdgasressourcen weltweit 207 Bio. m*. Diese Angaben
liegen in einer vergleichbaren GroBenordnung wie die in der letzten detaillierten
weltumfassenden Analyse des United States Geological Survey (USGS) verdffentlichten

Schitzungen von ca. 250 Bio. m?.°

Wie die Erdgasreserven sind auch die -ressourcen durch eine hohe Konzentration
gekennzeichnet. Den hochsten Anteil nehmen die GUS-Staaten mit zusammen 46% ein,
wovon allein Russland mit 83 Bio. m?® iiber 40% der weltweit geschitzten Ressourcen verfiigt.
Weitere 20% (43 Bio. m?®) entfallen auf die elf OPEC-Staaten, liber die Hilfte davon allein auf
den Iran und Saudi Arabien (je 11 Bio. m?). Beachtliche Ressourcen finden sich dariiber
hinaus nur noch in den USA (15 Bio. m?), China (10 Bio. m*) und Kanada (8 Bio. m?). Die
restlichen Ressourcen verteilen sich weltweit, wobei mit Grof3britannien nur ein EU-Mitglied
iiber mehr als 1 Bio. m? verfiligt. Norwegen weist mit iiber 3 Bio. m?, wie auch bei den
Reserven, die groften Werte innerhalb Europas auf.’

* Diese Definitionen folgen IEA (2004).
> Vgl. Adelman (1993).

% Vgl. BGR (2006) und USGS (2000). Zum Teil deutlich dariiber liegende Angaben finden sich bspw. bei Odell
(2004) und Rojey (2002). Kritischer wird der mogliche Reservenzuwachs aus Ressourcen z.B. durch Laherrere
(2004) eingeschitzt.

7Vgl. BGR (2006).



2.3. Nicht-konventionelle Erdgase

Neben den bereits angesprochenen Erdgasreserven und —ressourcen existieren verschiedene
so genannte nicht-konventionelle Erdgasvorkommen. Darunter werden nach BGR all
diejenigen Erdgase verstanden, die nur mit ,,neuen Technologien und/oder hoheren Kosten*
gefordert werden konnen. Je nach geologischer Beschaffenheit der Lagerstitte lassen sich
verschiedene Arten nicht-konventioneller Erdgase klassifizieren, wobei die Abgrenzung
sowohl zu konventionellem Erdgas als auch zwischen den verschiedenen nicht-
konventionellen Erdgasen in der Literatur nicht immer eindeutig erfolgt. Im Wesentlichen
kann eine FEinteilung in Kohleflozgase, Erdgase aus dichten Lagerstitten (Ton- und
Sandsteinreservoirs), Aquiferengase (im Grundwasser geldstes Erdgas in unterirdischen
Hohlrdumen) sowie Methanhydrate (durch Druck oder niedrige Temperaturen entstandenes
eisdhnliches Methan-Wassergemisch, das vor allem auf Ozeanbdden oder in Gebieten mit
Permafrost zu finden ist) erfolgen.®

Die okonomischen Perspektiven der einzelnen nicht-konventionellen Erdgase sind hdchst
unterschiedlich einzuschédtzen. Am weitesten fortgeschritten ist die Entwicklung der
Erdgasgewinnung aus dichten Lagerstétten, die bspw. in den letzten Jahren in den USA stetig
an Bedeutung gewonnen hat und aktuell bereits ca. 40% der nationalen Erdgasforderung
ausmacht. Kohleflozgase werden momentan in Gréfenordnungen von rund 50 Mrd. m?*/a
weltweit produziert. Dabei entféllt mit rund 95% ebenfalls ein GroBteil der Weltférderung
auf die USA. Aquiferengase und Methanhydrate konnen derzeit nicht wirtschaftlich
gewonnen werden.’

Der vergleichsweise geringe technische Kenntnisstand erschwert Potenzialabschéitzungen fiir
nicht-konventionelle Erdgase. Besonders bei Methanhydraten variieren verdffentlichte
Schiatzungen zwischen der generellen Ablehnung der Klassifikation der Gashydrate als
zukiinftig nutzbare Energieressource und der Annahme eines fast unerschopflichen

Energiepotenzials. '

Im Folgenden werden nur diejenigen nicht-konventionellen Erdgase beriicksichtigt, die
bereits heute als relativ marktnah angesehen werden konnen, also Gase aus dichten
Lagerstitten und Kohleflozgase. Auch wenn die Bandbreite der Schitzungen bei diesen
deutlich geringer ist als bei Methanhydraten, streuen die unterschiedlichen
Ressourcenangaben verglichen mit denen der konventionellen Vorkommen immer noch recht

weit. Skeptische Studien gehen von Groflenordnung um 70 Bio. m?® aus, wéhrend zahlreiche

¥ Diese Systematik folgt BGR (2003). Weitere Ubersichten zu nicht-konventionellen Erdgasen finden sich bspw.
bei EWI/Prognos (2005) und Nakicenovic (2000).

? Vgl. BGR (2006) und EIA (2006) sowie GM (2006).

' Nach Kvenvolden (2000) stellt der gewinnbare Energiegehalt aus Methanhydraten ein Vielfaches dessen aller
konventionellen fossilen Energietrdger zusammen dar. Kritisch beurteilt z.B. Laherrere (2000) das Potenzial der
Methanhydrate. Uberblicke geben Adelman/Lynch (2002) und Beauchamp (2004).

7



andere Quellen mehr als zehnfach dariiber liegen.!' In BGR-Publikationen wird von rund 235
Bio. m® nicht-konventioneller Gesamtressourcen (davon bereits 2 Bio. m® Reserven)
ausgegangen. Dieser Mittelwert relativiert einerseits die sehr optimistischen Positionen, tragt
aber anderseits der Realitdt Rechnung, dass Gase aus dichten Lagerstitten und Kohleflozen
bereits heute nicht nur technisch, sondern teilweise auch wirtschaftlich (oder zumindest nahe
der Wirtschaftlichkeit) gefordert werden konnen.'?

24. Fazit zur Erdgasverfiigbarkeit

Unter Verwendung des einfachsten Konzepts zur Beurteilung der Verfligbarkeit, der
statischen Reichweite, kann weltweit von einer guten Versorgungssituation in den néchsten
Jahrzehnten ausgegangen werden. Bezogen auf weltweite Reserven in Hohe von 179 Bio. m?
befindet sich die statische Reichweite mit 63 Jahren auf einem verglichen mit historischen
Werten hohen Niveau. Die Reichweite erweitert sich noch einmal merklich, wenn die
konventionellen Ressourcen (ca. 135 Jahren) sowie die als marktnah anzusehenden nicht-
konventionellen Erdgase (zusammen iiber 200 Jahre) hinzugerechnet werden.

Um mogliche Engpidsse in der Zukunft abschétzen zu konnen, ist die statische Reichweite
allerdings denkbar ungeeignet. Dies ist bedingt durch den statischen Charakter dieser
Kenngrofle. Sowohl die Reserven als auch die jdhrlichen Fordervolumen stellen bei der
Betrachtung eines mehrere Jahre bzw. Jahrzehnte umfangenden Zeitraums dynamische
GroBen dar. Die Reserven reduzieren sich, wie zuvor ausgefiihrt, mit dem Abbau bekannter
Lagerstdtten und nehmen im Gegenzug durch Neufunde wieder zu. Der Netto-Effekt dieser
beiden Entwicklungslinien ist abhingig von zukiinftigen Marktpreisen und technischen
Fortschritten, beides aus heutiger Sicht nur schwer einzuschétzende Faktoren. Auch die die
benoétigten Produktionsmengen determinierende Erdgasnachfrage ist keine konstante Grofe.
Vor allem mit Hinblick auf den Klimaschutz oder das starke Wirtschaftswachstum in China

wird deutlich, das auch hier nicht von einer konstanten Menge ausgegangen werden kann.

Dass eine reine Betrachtung der Statischen Reichweite ohne die Beriicksichtigung derartiger
dynamischer Effekte nur begrenzt aussagekréftig ist, zeigt die Zeitreihenbetrachtung in
Abbildung 2. So haben sich die weltweiten Reserven in den letzten 25 Jahren mehr als
verdoppelt, obwohl die Produktion im gleichen Zeitraum ebenfalls deutlich anstieg.
Dementsprechend hat sich die statische Reichweite (Abbildung 3) trotz mehrerer Jahrzehnte
andauernde Erdgasforderung nicht wie zu erwarten verringert, sondern lag 2005 mit rund 63
Jahren um 7 Jahre {iber dem Wert zu Beginn der 1980er Jahre. Regional aufgegliedert gibt es
dabei keinen einheitlichen Trend. Wie abhédngig Foérderung und Exploration voneinander sind,

' Laherrere (2004) gibt ca. 71 Bio. m® an, wihrend Rojey (2002) rund 775 Bio. m* ausweist. Odell (2004) halt
sogar tliber 1.100 Bio. m* an Ressourcen aus dichten Lagerstéitten und Kohleflzen fiir moglich, entsprechend
einem sechsfachen der aktuellen Reserven.

12 Vgl. BGR (2003) und BGR (2006).



zeigt sich eindrucksvoll am Beispiel Nordamerika, dessen statische Reservenreichweite in
dem vergangenen Vierteljahrhundert dauerhaft zwischen lediglich 10-20 Jahren pendelte.

Abbildung 2: Entwicklung der weltweiten Erdgasreserven
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Quelle: Eigene Darstellung. Datenquelle: BP (2006).

ZweckmadBiger erscheint vielmehr, die Reserven und Ressourcen dem zukiinftig
prognostizierten Verbrauch gegeniiber zu stellen. Dies soll beispielhaft mit der aktuellen
Referenzprognose der IEA geschehen. Durch Kumulierung des prognostizierten Verbrauchs
von 2005 bis 2030 ergibt sich ein weltweiter Gesamtbedarf von ca. 100 Bio. m?® fiir den
gesamten Zeitraum."> Abbildung 4 vergleicht die zur Deckung des Verbrauchs benétigte
Produktion mit den heute sicheren Reserven, erweitert um (eher vorsichtig geschitzte)

konventionelle Ressourcen sowie marktnahe nicht-konventionelle Vorkommen.

Abbildung 3: Entwicklung der statischen Reichweite
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B Vgl. IEA (2006).



Nur wenn keine Erhohung der Reserven aus dem konventionellen und nicht-konventionellen
Ressourcenbestand unterstellt wird, werden bis 2030 mehr als die Hilfte der heute bekannten
Erdgasreserven verbraucht sein, was schlieBlich zu sinkenden Fordermengen und als Folge
dessen zu nicht befriedigter Nachfrage fithren kann. Aus 6konomischer Sicht ist jedoch
weiterhin mit einem dynamischen Zuwachs der Reserven zu rechnen. Vor 2030 sowie in den
unmittelbar darauf folgenden Jahren kann auch bei einem hohen prognostizierten
Verbrauchanstieg nicht mit einem Riickgang der Weltgasproduktion aus Ressourcengriinden
gerechnet werden.'* Somit stellt nicht die globale physische Verfiigbarkeit die interessanteste
Fragestellung fiir die néchsten Jahrzehnte dar, sondern wie das vorhandene Erdgas zu den
Verbrauchzentren gelangen wird und vor allem zu welchen Kosten - also die 6konomische
und weniger die geologische Verfiigbarkeit.

Abbildung 4: Vergleich des Erdgasgesamtpotenzials mit der prognostizieren Produktion
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Quelle: Eigene Berechnungen nach BGR (2006) und BGR (2003) sowie IEA (20006).

4 vgl. dazu auch EWI/Prognos (2005), Odell (2004) oder Adelman/Lynch (2002). Skeptischere und aus
geologischer Sicht begriindete Standpunkte finden sich z.B. bei Campbell (2003) und Imam/Startzman/Barrufet
(2004). Deren Ausfiihrungen erscheinen jedoch aus dkonomischer Sicht wenig zielfithrend, so dass auf eine
tiefergehende Behandlung in diesem Rahmen verzichtet werden kann. Eine Ubersicht iiber die Diskussion
zwischen ,,optimistischen* 6konomischen und ,,pessimistischen* geologischen Positionen gibt Seeliger (2006).
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3. Internationaler Erdgashandel

3.1. Einfluss der Transportinfrastruktur

Wihrend sich fiir Erdol und Steinkohle Weltmirkte mit einem relativ einheitlichen, im
Wesentlichen nur durch Transportkosten variierenden Marktpreis herausgebildet haben, ist
dies fiir Erdgas bisher nicht geschehen. Vielmehr existieren drei historisch gewachsene
Weltteilmérkte mit unterschiedlichen Strukturen und Marktteilnehmern. Der européische
Markt umfasst neben Europa noch Afrika und die GUS, der asiatische Markt besteht aus den
Regionen Asien-Ozeanien und Mittlerer Osten, der amerikanische Markt setzt sich aus
Latein- und Nordamerika zusammen. Hauptursache dafiir sind vor allem die im Vergleich zu
anderen Primirenergietrigern hohen Transportkosten. Diese fallen angesichts des
gasformigen Aggregatszustands deutlich hoher ins Gewicht als bei den soliden Kohlen oder
fliissigem Erdol. Sowohl der hdaufig mehrere Tausend Kilometer lange Ferntransport als auch
die regionale Verteilung des Erdgases erfordert eine aufwindige Pipelineinfrastruktur. Um
den fiir den Transport bendtigten Druck im Pipelinesystem aufrecht zu erhalten, miissen
zahlreiche Kompressorstationen entlang der Strecke installiert werden, was neben hohen
Investitionskosten auch einen Bedarf an zusidtzlichen Erdgas als Antriebsenergietriger
impliziert. Im Ferntransport besteht zwar dhnlich wie bei Kohle oder Ol die Alternative, auf
einen Transport mittels Tanker zurlickzugreifen, allerdings ist auch hier der Erdgastransport
mit deutlich hoheren Kosten verbunden. Um das bezogen auf das Transportvolumen mit
niedrigerem Energiegehalt ausgestattete Erdgas kosteneffizient transportieren zu konnen, ist
eine Reduktion des Volumens durch Herunterkiihlen nétig. Unterhalb einer Temperatur von
minus 161°C wechselt der Hauptbestandteil Methan in den fliissigen Aggregatszustand und
bendtigt nun nur noch 1/600 des urspriinglichen Volumens. Diese als LNG (Liquefied Natural
Gas) bezeichnete Technik erfordert neben hohen Investitionen in entsprechende
Verfliissigungsanlagen und Riickverdampfungsterminals auch spezielle Tanker, die das Gas

den gesamten Transportweg liber im fliissigen Zustand halten miissen.

Um diese Transportkosten zu minimieren, haben sich in der Vergangenheit regionale
Erdgasmérkte heraus gebildet, in denen Produzenten und Verbraucher, bedingt durch die
weitestgehend starre und kostenintensive Infrastruktur, relativ eng aneinander gebunden sind.
Im Einzelnen sind dies der europdische, der nordamerikanische und der asiatische Markt. Bei
ersterem stehen die EU sowie die angrenzenden anderen europdischen Staaten einem
begrenzten Anbieterkreis gegeniiber, der neben Norwegen und den Niederlanden vor allem
auf Russland und Algerien ausgerichtet ist. Zusitzliche Mengen erreichen Europa vor allem
aus Afrika (Nigeria, Libyen, Agypten) und dem Mittleren Osten (Katar, Oman, Vereinigte
Arabische Emirate). Insgesamt werden derzeit noch ca. 90% der Gesamtimporte Europas iiber
Pipelines abgewickelt, der Rest entfallt auf LNG, das vor allem in Stideuropa von Bedeutung

ist, aber auch in Nordwesteuropa zunehmend an Einfluss gewinnt.

Der nordamerikanische Markt ist dominiert durch die Importe der USA, die trotz hoher
eigener Produktion auf grofere Lieferungen aus Kanada angewiesen sind. Zusétzlich
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erreichen stetig steigende LNG-Lieferungen die Vereinigten Staaten, hauptsidchlich aus
Trinidad & Tobago, aber auch aus Afrika und anderen Weltregionen. Dennoch bleiben die
LNG-Lieferungen auf einem dhnlich niedrigen Niveau wie in Europa.

Lediglich in Asien dominieren die LNG-Importe, die rund 90% des Gesamtimportvolumens
dieses Marktes ausmachen. Dies ist weitestgehend bedingt durch die isolierte geografische
Lage der wichtigsten Importeure Japan, Siidkorea und Taiwan. Auch Indien tétigt simtliche
seiner derzeit noch geringen Gasimporte per LNG. Der potentielle zukiinftige
GroBverbraucher China hingegen kann seinen Verbrauch momentan noch aus eigenen
Quellen decken. Zu den wichtigsten Anbietern in diesem Weltmarkt gehoren Indonesien,
Malaysia, Katar und Australien.

3.2 Ubersicht iiber den weltweiten Erdgashandel

Sowohl bezogen auf die Weltproduktion als auch den Gesamtverbrauch, stellte der
europdischen Markt im Jahre 2005 mit knapp 46% den groBten Teilmarkt dar, gefolgt vom
amerikanischen (rund 31%) und dem asiatischen Markt (ca. 23%). Dabei wurden insgesamt
845 Mrd. m?/a grenziiberschreitend gehandelt, was bezogen auf den Weltverbrauch von 2.839
Mrd. m?/a einem Anteil von rund 30% entsprach. Modifiziert um die innerhalb der jeweiligen
Region verbleibenden Mengen (z.B. Lieferungen von Kanada an die USA oder von Russland
an die Ukraine) reduziert sich der Austausch auf 316 Mrd. m*/a, entsprechend ca. 11% des
Gesamtverbrauchs. Tabelle 2 gibt eine Ubersicht iiber die in den einzelnen Weltregionen
produzierten, verbrauchten sowie gehandelten Mengen.

Tabelle 2:  Gasbilanzen der Regionen, 2005 in Mrd. m*/a

Netto- Exporte davon Importe davon
Produktion Verbrauch AuRen- aulerhalb aullerhalb
total . total .

handel Region Region
Afrika 172 83 89 90 89 1 0
Europa 315 565 -251 164 0 415 251
GUS 809 646 163 277 163 114 0
Asien-Ozeanien 361 399 -38 99 0 138 39
Mittlerer Osten 307 267 41 58 48 18 7
Lateinamerika 134 120 14 31 14 17 0
Nordamerika 742 758 -17 125 2 142 19
Summe 2.839 2.839 0 845 316 845 316

Quelle: Eigene Berechnungen nach Cedigaz (2006).

Die international gehandelten Mengen in Héhe von 845 Mrd. m?/a werden in Abbildung 5
nach Regionen aufgelistet. Die groBten Mengen verblieben innerhalb der jeweiligen
Weltteilmérkte. So wurden 518 Mrd. m?/a innerhalb des europdischen, 154 Mrd. m3/a
innerhalb des amerikanischen und 131 Mrd. m*/a innerhalb des asiatischen Weltteilmarktes
gehandelt. Der gemeinsame Anteil der in den traditionellen Teilmirkten verbleibenden
Handelsstrome nahm 2004 iber 95% des gesamten internationalen Erdgashandels ein.
Zwischen den Weltteilmédrkten wurden nur kleinere Mengen (insgesamt 26 Mrd. m*/a,

entsprechend unter 5%) ausgetauscht. Daraus wird ersichtlich, dass trotz des in den
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vergangenen Jahrzehnten starken Handelsvolumenanstiegs weiterhin drei nahezu separate
Weltteilmirkte existieren.'

Abbildung S: Erdgashandel nach Regionen, 2005, in Mrd. m*/a

Darstellung: EWI
Datenquelle: Cedigaz (2006)

Quelle: Eigene Darstellung. Datenquelle: Cedigaz (2006).

Europa, Nordamerika und Asien-Ozeanien stellen Handelsmittelpunkte dar, um die sich die
separaten Weltteilmérkte gebildet haben. Diese drei Regionen reprisentierten in 2005 mehr
als 60% des weltweiten Verbrauchs sowie rund 50% der Produktion. Dariiber hinaus
konzentrierte sich der internationale Handel stark auf diese Marktzentren. Zusammen
importierten Europa, Asien-Ozeanien und Nordamerika 679 Mrd. m?/a, entsprechend {iber
82% des weltweiten grenziiberschreitenden Handels. Die fehlenden Anteile verblieben zu
14% innerhalb der GUS, wihrend 4% nur regional begrenzte Bedeutung hatten.

Entsprechend regionenspezifisch sind im Umkehrschluss auch die Exportporftolien der
Produzentenldnder. Nahezu alle wichtigen Exporteure agieren lediglich auf einem der drei
Mirkte mit entscheidenden Anteilen. So liefern derzeit die wichtigsten europdischen
Versorger entweder {iberhaupt nicht (Russland, Norwegen, Niederlande) oder nur
vernachlissigbare Mengen (Algerien, Nigeria) in andere Weltregionen. Ahnliches gilt fiir die
wichtigsten Exporteure Nordamerikas (Kanada, Trinidad & Tobago) und Asiens (Indonesien,
Malaysia) und sogar fiir das immer noch stark auf Asien fokussierte Katar, obwohl bei
letzterem ein deutlicher Trend hin zu steigenden Anteilen in Europa und den USA
uniibersehbar ist.

'3 Nach Cedigaz (2000) wurden 1970 ca. 4% und 1980 ca. 13% der weltweit verbrauchten Gasmengen von rund
1,0 bzw. 1,5 Bio. m*/a international gehandelt. Dabei ist allerdings zu beriicksichtigen, dass vor 1992 der
innersowjetische Handel nicht als Export bzw. Import gewertet wurde.

13



4. Preisbildungssysteme fiir Erdgas

4.1. Ausgewihlte Importpreise

Da sich fiir Erdgas kein einheitlicher Weltmarkt herausgebildet hat, existiert bis heute kein
Referenzpreis, der - modifiziert um Transportkosten - weltweit relevant wire. Vielmehr sind
in den einzelnen Weltteilmérkten unterschiedliche Preisbildungssysteme entwickelt worden,
die den unterschiedlichen Rahmenbedingungen Rechnung tragen sollten. Infolge dessen
haben sich die Preise in den einzelnen Teilmérkten zum Teil deutlich voneinander

unterschieden.

Auf Grund der historisch unterschiedlich gewachsenen Gaswirtschaften der einzelnen Lénder
existiert auch kein einheitlicher Gaspreis innerhalb der jeweiligen Regionen. Neben Preisen
fiir einheimische Produktionsmengen (wellhead price) sind Importpreise fir LNG und
Pipelinegas (border price), GroBhandelspreise (wholesale prices) sowie das Preisniveau fiir
Kraftwerke, Industrie- und Haushaltskunden (end-user price) wichtige Indikatoren, um die
preisliche Versorgungslage einer Volkswirtschaft oder eines Wirtschaftsraums einzuschitzen.
Da die eigene Forderung fiir die meisten Verbrauchsstaaten nur eine untergeordnete Rolle
spielt und die Weitergabe der Bezugspreise an den Endkunden von einer Vielzahl nationaler
bzw. lokaler Strukturmerkmale gekennzeichnet ist, bieten sich fiir ein direktes
Gegeniiberstellen die Importpreise an. Dies hat zudem den Vorteil, dass ein besser geeigneter
Vergleich mit dem Erddlpreis moglich ist, da die Endkundenpreise bei Erdol ebenfalls durch
starke Marktstrukturunterschiede sowie abweichende Steuerregimes bestimmt sind.

Abbildung 6 illustriert die Entwicklung ausgewéhlter Importpreise in den drei wichtigsten
Regionen fiir die letzten drei Jahrzehnte sowie den Rohdlpreis. Fiir die USA wurde ein
gewichteter Importpreis bestehend aus LNG- und Pipelineimportpreisen ausgewiesen,
selbiges gilt fiir Europa. Japans dargestellter Importpreis besteht nur aus gewichteten LNG-
Importpreisen. Dariiber hinaus ist in der Abbildung der Rohdlpreis in Form eines gewichteten

Bezugspreises fiir die OECD-Staaten dargestellt.

Grundsétzlich lassen sich zwei Entwicklungslinien der Preisentwicklung feststellen. Zum
einen ist nach wie vor der Rohdlpreis von entscheidender Bedeutung. Dies ldsst sich zum
einen durch institutionelle Faktoren wie die vertragliche Bindung an verschiedene Olpreise (in
Europa und Asien) und zum anderen durch 6konomische Griinde wie die zum Teil auch

kurzfristigen Substitutionsmoglichkeiten im Heiz- und Kraftwerksbereich erkldren.

Des Weiteren haben sich die Preise in den drei Regionen seit Ende der 1990er Jahre merklich
angendhert. So lagen die japanischen Importpreise in den 1980er im Durchschnitt noch ca.
1,30 $/MMBtu iiber den europdischen und ca. 1,20 $/MMBtu iliber den amerikanischen
Importpreisen. Auch im néchsten Jahrzehnt {ibertrafen die japanischen Bezugspreise die
europdischen um tiber 1,00 $/MMBtu und die amerikanischen sogar um fast 1,60 $/MMBtu.
In den ersten Jahren des neuen Jahrtausends reduzierte sich dieser Abstand auf unter 0,80
$/MMBtu im Vergleich zu Europa und unter 0,30 $/MMBtu gegeniiber den USA. Das Jahr

2003 stellte zudem ein Novum in der Preisentwicklung dar, da zum ersten Mal die
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japanischen Preise unter denen der USA lagen. Dieser Zustand behauptete sich auch in 2005.
Dariiber hinaus lagen auch erstmalig die europédischen Importpreise iiber den japanischen.

Abbildung 6: Erdgasimportpreise in den Weltteilmérken und Roholpreis

Europa '
USA .

$/MMBtu

1975 1980 1985 1990 1995 2000 2005

Quelle: BP, EIA.

Somit ldsst sich anhand der Preisdaten zwar zusitzlich zu den seit Jahrzehnten dhnlichen
Preisbewegungen auch eine Anndherung der Preisniveaus beobachten. Hieraus kann jedoch
nicht zwangsldufig auf eine vollzogene oder zumindest begonnene Entwicklung hin zu einem

einheitlichen Weltmarkt geschlussfolgert werden.

Die Preisunterschiede in den Hauptimportregionen sind nicht nur auf unterschiedliche
Zusammensetzungen der Lieferldinder und die verschiedenen Transportentfernungen
zuriickzufithren. Vielmehr machen sich auch unterschiedliche Preisbildungsmechanismen
bemerkbar. In Europa findet traditionell eine Bindung an konkurrierende Energietriager in der
Anwendung, vor allem Ileichtes und schweres Heizol, statt. Ausgehend von einem
verhandelten Ausgangspreisniveau werden die Verdnderungen der Preise fiir die im Vertrag
festgelegten relevanten Substitutionsenergietriager in vorher definierten Intervallen angepasst.
Auch der Umfang der Anpassung und die Gewichtung der einzelnen Konkurrenzenergien sind
ebenso Vertragsparameter wie Preiszuschlidge fiir besonders flexible Lieferungen. Einige

Abkommen weisen zudem Preisuntergrenzen auf.'®

'® Ausfiihrliche Erliuterungen zur Heizdlbindung in Europa finden sich bei Schiffer (2002).
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Eine Ausnahme in Europa sind die neu abgeschlossenen Importvertrige GroBbritanniens.
Wihrend die in der Vergangenheit ausgehandelten Bezugsvertrige ebenfalls mit
Heizodlpreisklauseln versehen waren, orientieren sich die seit 2002 unterzeichneten Vertrige
mit Norwegen und den Niederlanden an einem Erdgaspreisindex (basierend auf den
Frontmonatpreisen an der Intercontinental Exchange in London). '7 Auch fiir die 2007
anlaufenden LNG-Importvertrage mit Katar sind dhnliche Preisregelungen vorgesehen
(Anbindung an Spotpreise des National Balancing Points)."® Allerdings besteht iiber die
Interconnector-Pipeline zwischen Bacton und dem belgischen Zeebrugge eine Anbindung an
die kontinentaleuropdischen Erdgasmirkte, so dass die Heizolpreisbindung {iber diesen
Importkanal auch weiterhin von gewisser Bedeutung in Grof3britannien bleibt.

Die Preisbildung in Nordamerika ist durch einen offenen Gasmarkt und einen ausgepragten
Gas-zu-Gas-Wettbewerb gekennzeichnet. Preise werden transparent durch Angebot und
Nachfrage an verschiedenen Mérkten (Hubs) in der Ndhe von Produktionsregionen oder
Pipelineknotenpunkten gebildet. Kanadische Pipelinelieferungen orientieren sich bspw. am
AECO Hub in Alberta, LNG-Importvertrdge richten ihre Preise in der Regel nach dem
Spotpreis des Henry Hub in Louisiana, jeweils ergdnzt um Transportzuschlige.

Ahnlich wie in Kontinentaleuropa orientiert sich die Preisbildung in den asiatischen LNG-
Importstaaten am Erdol, allerdings nicht am Heizol- sondern am Rohdlpreis. Dieser liegt in
Japan (und anderen Léndern dieser Region) unter anderem aufgrund wesentlich langfristigerer
Vertrdge deutlich {iber den durchschnittlichen Rohdlbezugskosten FEuropas und
Nordamerikas. Diesen als Versorgungssicherheitspramie zu interpretierenden Preisaufschlag
(,,Asia Premium®) sind japanische Olimporteure in der Regel bereit zu zahlen, da sie weder
iiber eigene Reserven noch iiber nennenswerte nahe gelegene Alternativen zum Erddlbezug
aus dem Mittleren Osten verfiigen. Allerdings bleiben die asiatischen LNG-Importpreise auch
nach Abzug dieser Sicherheitsprdmie im langfristigen Durchschnitt deutlich {iber denen der
anderen Regionen, da die Wettbewerbssituation auf dem Heizdlmarkt in der Regel nicht zu
einer vollen Weitergabe des Anstiegs der Roholimportkosten fiihrt. Dieser démpfend
wirkende Effekt entfillt somit fiir die asiatischen Importeure.”” Eine Besonderheit einiger
asiatischer LNG-Importvertrdge stellt zudem die so genannte S-Komponente dar. Diese
bewirkt bei stark sinkenden Olpreisen eine nur begrenzte Ubertragung auf die Gaspreise, im
Gegenzug werden starke Olpreiszunahmen ab einem bestimmten Niveau nur abgedimpft
iibernommen oder gedeckelt. Im Vergleich zu den eher linearen Anstiegen der européischen
Preisformeln nehmen asiatische Importvertrige damit den Verlauf einer S-Kurve an.*

7 Vgl. Cavill (2003).

'8 Vgl. EGM (2005).

' Vgl. Fujime (2002) und Ball et al. (2003).
2 ygl. Chabrelie (2003).

16



4.2. Preise im kurzfristigen Handel

Traditionell weist der internationale Erdgashandel wie oben dargelegt eine starke
Regionalisierung auf. Ein Grofteil der Handelsgeschifte erfolgt dabei nach wie vor iiber
langfristige Liefervertrage, die in der Regel nur wenig Flexibilitdt zulassen und nicht selten
bis zu 30 Jahren Laufzeit umfassten. Als Hauptursache fiir dieses Phdnomen lassen sich die
zum Teil sehr weiten Transportentfernungen und die Leitungsgebundenheit der
Gaslieferungen identifizieren. Dabei machte es in der Vergangenheit nur wenig Unterschied,
ob die physische Erfiillung der Vertrage liber Pipelines oder mittels Tanker erfolgte. Zwar
weisen LNG-Tanker grundsdtzlich ein hoheres Mal} an Flexibilitdt auf, aufgrund der hohen
Kapitalkosten und technischer Restriktionen waren die Anlagen bzw. ihre Betreiber auf ein
dhnlich konstantes und verléssliches Lieferregime wie bei Pipelines angewiesen. Obwohl also
Tanker grundsdtzlich jeden Riickverdampfungsterminal weltweit ansteuern konnten,
entsprach diese Lieferkette eher denen der statischen Pipelinewirtschaft.

Technische Neuerungen, Kostensenkungen sowie zahlreiche neue entstandene
Verfliissigungskapazititen haben dies in den letzten Jahren gedndert. Seit 1997 ist ein
deutlicher Anstieg der kurzfristigen Handelsmengen zu beobachten. Darunter fallen einerseits
Vertrdge mit (in der Gaswelt) kurzen Laufzeiten von ca. 1 bis 5 Jahren, aber auch solche
Tankermengen, die auf kurzfristige Preissignale reagieren. Der Anteil dieser Handelsvolumen
erhShte sich von lediglich 1,5% in 1997 auf 8,9% in 2003.*' Dies zeigt deutlich die
gesteigerte Moglichkeit von Produzenten und Héndlern, kurzfristig auf Preisunterschiede zu
reagieren, die bspw. durch unterschiedliche Marktrahmenbedingungen wie die oben
angefiihrten Preisbildungssysteme, regionale Wettereinfliisse oder spezielle Ereignisse
bedingt werden. Neben geringeren tatsdchlich freiliegenden Kapazititen werden zunehmend
auch Mengen, die eigentlich bereits unter einem langfristigen Vertrag verkauft sind, an
andere, lukrativere Mirkte umgeleitet. Bedingung ist dabei, dass die Summe aus
Transportkostendifferenz und Konventionalstrafe fiir nicht erfiillte Lieferungen geringer ist
als die Preisunterschiede und auflerdem freie Kapazititen im Importland bestehen.

Besonders interessant ist dabei der Handel im nordatlantischen Becken. So kann ein flexibler
Lieferant bspw. zwischen beiden marktlich gebildeten Preisen am amerikanischen Henry-Hub
und dem britischen NBP sowie den dlpreisdominierten Importpreisen in Kontinentaleuropa
wihlen. Diese Arbitragemdglichkeiten sollen anhand der jiingsten Preisentwicklungen der
beiden Hubs sowie eines typischen Langfristvertrags verdeutlicht werden. Als besonders
interessant erscheinen fiir diesen Vergleich die zwischen der staatlichen algerischen Sonatrach
und der belgischen Importgesellschaft Distrigas vereinbarten Vertragspreise, da die
Lieferungen in Zeebrugge anlanden, wo sie physisch direkt mit den ebenfalls dort
eintreffenden Gasfliissen aus GrofBbritannien zusammentreffen.

21'ygl. Jensen (2004).
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Abbildung 7: Vergleich verschiedener Erdgaspreisindizes
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Quelle: Heren, EIA.

Auch wenn die extremen Preisspitzen in der Regel auf Ausnahmesituationen zuriickzufiihren
sind (bspw. die Auswirkungen der Hurrikans im letzten Sommer oder der Ausfall der
wichtigsten Speicheranlage in Grof3britannien im Mérz 2006), verdeutlichen die Preisreihen,
wie volatil die Hubpreise im Vergleich zu den langfristigen Liefervertrdgen sind. Im
Gegensatz zu den vertraglich fest indizierten Preisen in Kontinentaleuropa reagieren die freien
Marktpreise auf sich verschiebende Gleichgewichte zwischen Angebot und Nachfrage und
spiegeln damit Knappheiten unmittelbar wieder. Ebenfalls deutlich werden die
Arbitragemoglichkeiten, die sich fiir LNG-Produzenten oder Handelsunternehmen aus den
unterschiedlichen Preisen ergeben. Weitere Austauschmdglichkeiten ergeben sich zudem mit
dem asiatischen Markt, allerdings schwanken hier die Preise aufgrund der geglitteten
Olpreisbindung deutlich geringer. Tankerumleitungen finden hier eher aufgrund bilateraler
Absprachen statt, anstelle auf Arbitragen zwischen zwei Handelspreisen zu beruhen. Nicht
selten liegen aufgrund kurzfristiger Engpisse eines einzelnen Importeurs die Preise fiir ein
kurzfristiges LNG-Cargo mehr als doppelt so hoch wie bspw. die Notierungen am Henry Hub.
Von solchen Umstinden abgesehen ist ein Umleiten eines LNG-Tankers fiir die meisten
Anbieter im Atlantikraum nach Ostasien aus Transportkostengriinden meistens weniger
attraktiv. So sind die Transportkosten zwischen Nigeria oder Trinidad in Richtung USA und
Europa ungefdhr gleich hoch, wihrend sie fiir Japan deutlich dariiber liegen, was
entsprechende hohere Preisunterschiede erfordert.

18



4.3. Fazit

Die vorangehenden Ausfiihrungen verdeutlichen, warum Fragen nach ,,dem* Gaspreis
pauschal nicht zu beantworten sind. Zum einen unterscheidet sich regional die Bedeutung der
unterschiedlichen Preisbildungsmechanismen historisch bedingt deutlich, zum anderen
etablieren sich insbesondere in Europa und Nordamerika zunehmend Mérkte mit kurzfristigen
Spotpreisen.  Entsprechend schwierig  gestaltet sich die Prognose zukiinftiger
Preisentwicklungen.

Inwieweit der zu beobachtende Trend zunehmenden Kurzfristhandels und sinkender
Bedeutung der Olpreisbindung sich weiter fortsetzen wird, hingt nicht zuletzt von den
Entwicklungen in Kontinentaleuropa ab. Bislang dominiert in dieser Region, die einen
signifikanten Anteil am weltweiten Gasverbrauch hilt, noch die Indexierung der Gaspreise an
den Olpreis. Dies lisst sich auch noch in zahlreichen neu abgeschlossenen oder verlingerten
Vertrdgen beobachten. Allerdings sind die Laufzeiten der Neuvertrdge in den letzten Jahren
tendenziell gesunken. Ob zukiinftig diese mittel- und langfristigen Vertrage auch weiterhin
mengenmdflig dominieren, hidngt dabei direkt von den einzelnen Marktbediirfnissen
importabhéngiger Nationen ab.

Unabldssig fiir die Entwicklung von Wettbewerb ist jedoch die Herausbildung von
Kurzfristmirkten, die nicht ersetzend sondern ergdnzend zum Vertragsmarkt bendtigt werden.
Mittlerweile gibt es in Europa erste Ansidtze fiir liquide kurzfristige Gasmaérkte, die
zunehmend als Referenzpunkte dienen konnen. Neben dem stark durch physischen Handel
dominierten Marktplatz in Zeebrugge ist hier vor allem der niederléndische virtuelle
Handelspunkt TTF von Bedeutung, nicht zuletzt aus Ermangelung eines relevanten
Marktplatzes in Deutschland. Ob jedoch der Kontinent der Entwicklung des mittlerweile fast
vollstindig wettbewerblich organisierten britischen Gasmarktes folgen wird oder die
Olpreisbindung auch in Zukunft marktbeherrschend sein wird, ist derzeit Gegenstand

zahlreicher Kontroversen.

Dartiber hinaus hat die technische Entwicklung, insbesondere die Kostensenkungen im LNG-
Bereich, dazu gefiihrt, dass die bislang aufgrund der Transportrestriktionen getrennten drei
regionalen Mairkte zunehmend interagieren. Inwieweit die sich abzeichnenden
Arbitragemoglichkeiten zukiinftig Einfluss auf die regionalen Preise nehmen werden ist
zurzeit ebenfalls umstritten. Zusammenfassend ergibt sich damit eine Vielzahl von Faktoren,

die die zukiinftige Preisentwicklung fiir Erdgas maBgeblich beeinflussen werden.

5. Ausblick

Die geologische Gasverfiigbarkeit ist global betrachtet auch in mittlerer bis langer Frist

gewihrleistet. Die bereits identifizierten Reserven mit einer gegenwértigen statischen

Reichweite von tiiber 65 Jahren weltweit werden iiber die iiblichen wirtschaftlichen

Planungshorizonte von Investitionen im Gassektor hinausreichen. Andererseits wurde

deutlich, dass eine derartige statische Betrachtung ohne Beriicksichtigung der 6konomischen

Dynamik (sich dndernde Produktion vs. Explorationserfolge) nur von wenig Aussagekraft ist.
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Die Daten zur Ressourcenverfiigbarkeit zeigen, dass bei einem zu unterstellendem
technischen Fortschritt und bei Einbeziehung moglicher Preisanstiege mit einer zukiinftigen
weiteren ErschlieBung von Reserven zu rechnen ist. Eine physische Knappheit ist daher
zurzeit global nicht absehbar. Allerdings konnen regional durchaus Reserven begrenzt und
Fordermengen bereits stagnierend oder gar riicklaufig sein. Dies gilt beispielsweise fiir die
Nordsee wie auch fiir zahlreiche nordamerikanische Produktionsstitten. Die von diesen
Regionen abhdngigen Verbraucher miissen zunehmend auf alternative Gasquellen
ausweichen, und auf entsprechende Produktions- und Transportinfrastruktur zuriickgreifen.

Entscheidend fiir die Beurteilung der aktuellen und zukiinftigen Versorgungssituation ist
daher die Frage, unter welchen 6konomischen Rahmenbedingungen, d.h. insbesondere zu
welchen Kosten, diese Mengen zukiinftig zur Verfiigung stehen und welche Investitionen in
Produktions- und Transportinfrastruktur notwendig sind. Wahrend eine umfassende Analyse
dieser Aspekte in diesem Aufsatz nicht erfolgen konnte, konnten doch einige 6konomische

Trends aufgezeigt werden:

Gegenwirtig iiberwiegt der regionale Gashandel. Zwischen den deutlich abgegrenzten drei
weltweiten Handelsregionen werden nur vergleichsweise geringe Mengen ausgetauscht.
Langfristige Vertragsbeziehungen dominieren dabei den Gashandel. Demgegeniiber existiert
ein Trend, Mengen kurzfristiger zu handeln. Dariiber hinaus bilden sich an verschiedenen
Handelspldtzen marktliche Preise fiir Erdgas. Pioniere fiir diese Entwicklung sind
Nordamerika sowie — insbesondere mit groBer Bedeutung fiir Europa — Grof3britannien.
Gesunkene Transportkosten vor allem im LNG-Bereich ermdglichen dabei zunehmend
Interaktion zwischen diesen vormals weitestgehend separierten Mairkten. Dass die
Entwicklung dieser Technologie grundsétzlich zu einer Verdnderung des Status Quo regional
getrennter Gasmarkte fiithren kann, zeigt sich an den zunehmen Mengen, die {iber Atlantik und
Pazifik zwischen den grof3en Teilmérkten transportiert werden.

Diese beiden Entwicklungen (zunehmender Kurzfristhandel und zunehmende interregionale
Lieferungen) werden hdufig als Anzeichen fiir einen Trend hin zu einem globalen Gasmarkt

gewertet.

Vom gegenwirtigen Standpunkt aus ist jedoch unklar, ob die bestehenden Hiirden — wie
beispielsweise die bislang feste vertragliche Bindung der Lieferbeziehungen innerhalb
Kontinentaleuropas — iiberwunden werden kdnnen, sowie ob die technischen Entwicklungen,
auf denen diese Annahmen basieren, die Erwartungen erfiillen werden kénnen und in
ausreichender Kapazitit zur Verfligung stehen werden, um eine derartige Entwicklung zu
ermoglichen. Somit ist kurzfristig sicher mit einer weiteren Zunahme des internationalen bzw.
interregionalen Handels zu rechnen, der Weg hin zu einem integrierten Weltmarkt wie bei den

Energietriigern Kohle und Ol ist jedoch noch weit.

Somit kann zwar ein positives Resumee hinsichtlich der zukiinftigen Verfiigbarkeit von
Erdgas gezogen werden. Fiir die Frage, wie die Erdgasversorgung marktlich organisiert sein
wird, lassen die verschiedenen Trends zurzeit jedoch keine eindeutige Prognose zu.
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