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1 Einleitung 

Seit ihren Anfängen Mitte des 19. Jahrhunderts hat sich die Ölindustrie zu einem der 

bedeutendsten Wirtschaftssektoren und Erdöl zum wichtigsten Rohstoff der modernen 

Industriegesellschaft entwickelt. So lag der Anteil von Erdöl am globalen Primärenergie-

verbrauch gemäß BP (2015) im Jahr 2014 bei 32,5 % und machte 37,7 % am Verbrauch 

fossiler Energieträger (Kohle, Erdgas und Erdöl) aus.1 Sowohl das Angebot als auch die 

Nachfrage sind auf globaler Ebene seit den Anfängen der Ölindustrie, von wenigen Jah-

ren abgesehen, stetig angestiegen. So belief sich die globale Fördermenge im Jahr 2014 

auf ca. 85 bis 90 Mio. Barrel am Tag.2 

Erdöl steckt zum einen direkt in vielen, durch die Petrochemie erzeugten, Zwischen- und 

Endprodukten und beeinflusst zum anderen, aufgrund seiner Verwendung als Treibstoff 

die Transportkosten maßgeblich. Entsprechend wirken sich Änderungen der Ölpreise er-

heblich auf die globale Konjunktur aus. So dienen Ölpreisänderungen im Rahmen der 

Konjunkturtheorie häufig als Beispiel für exogene Angebotsschocks.3 

Änderungen der Ölpreise wirken sich nicht nur auf das allgemeine Preisniveau aus, was 

wiederum die geldpolitischen Entscheidungen von Zentralbanken beeinflusst, sondern 

auch auf die Leistungsbilanzen ölexportierender und ölimportierender Staaten. Auch der 

Staatshaushalt einiger stark vom Ölsektor abhängiger Länder wird wesentlich durch die 

Entwicklung der Ölpreise beeinflusst. Der Ölpreis ist somit in vielerlei Hinsicht für die 

globale Wirtschaft und die einzelner Staaten von Bedeutung.  

In der Vergangenheit zeichneten sich die Ölpreise jedoch häufig durch eine hohe Volati-

lität aus. So schwankten die nominalen Preise der beiden Referenzsorten WTI (West 

Texas Intermediate) und Brent in den Jahren 2000 bis 2014 zwischen 18 und 140 US-$ 

je Barrel und halbierten sich seit dem Sommer 2014 innerhalb weniger Monate auf zuletzt 

weniger als 40 US-$ je Barrel. 

In den vergangenen Jahrzehnten wurde eine Vielzahl an naturwissenschaftlichen, techni-

schen und wirtschaftswissenschaftlichen Studien zum Thema Erdöl verfasst. Naturwis-

senschaftler entwickelten unter anderem Theorien zur Entstehung von Erdöl und Lager-

stätten und nahmen Schätzungen über die regionalen und globalen Vorkommen vor. In 

den technischen Disziplinen wurden insbesondere Technologien und Verfahren zur Ex-

ploration, Erschließung und Förderung der Vorkommen analysiert und entwickelt. In 

wirtschaftswissenschaftlichen Studien wurden unter anderem Theorien zum Verhalten 

von Anbietern und Nachfragern, sowie deren Einfluss auf die Preisentwicklung entwi-

ckelt. Auch der Einfluss nicht-fundamentaler Faktoren (wie Spekulation an den Finanz-

märkten) auf den Ölpreis wurde in wirtschaftswissenschaftlichen Studien behandelt. 

Aufgrund der Bedeutung von Erdöl für die globale Wirtschaft wäre anzunehmen, dass 

die Ölsektoren der bedeutenden Förderländer bereits eingehend untersucht wurden. Mit 

                                                 
1 Vgl. Eigene Berechnung basierend auf: BP (2015), S. 41. 
2 1 Barrel = 159 Liter. Die Begriffe ĂErdºlñ und ĂRohºlñ werden im Folgenden synonym verwendet. 
3 Vgl. Abel et al. (2014). 
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Blick auf die Literatur lässt sich jedoch feststellen, dass der Ölsektor nur weniger ölrei-

cher Länder bisher unter Berücksichtigung verschiedener Gesichtspunkte untersucht 

wurde. So werden häufig nur einzelne Aspekte wie die Fördermenge bzw. mögliche zu-

künftige Fördermengen, die rechtlichen und fiskalischen Rahmenbedingungen, die histo-

rische Entwicklung der Ölindustrie oder die Förderkosten bestimmter Arten von Projek-

ten betrachtet. Entsprechend wurden bisher auch für die meisten bedeutenden Förderlän-

der keine Angebotskurven ermittelt, in denen die Fördermenge des Landes und die in dem 

Land anfallenden Kosten berücksichtigt werden. Ein wesentlicher Grund hierfür besteht 

im hohen Maß an Intransparenz in der Ölindustrie. So veröffentlichen Ölgesellschaften 

nur selten projektbezogene Informationen zu den Kosten. Besonders hoch ist das Maß an 

Intransparenz in den Ländern der Organisation Erdöl exportierender Staaten (OPEC), von 

denen einige überhaupt keine aktuellen Informationen zu den Förderkosten, sowie Explo-

rations- und Erschließungskosten, veröffentlichen.  

Mit der vorliegenden Arbeit werden vor diesem Hintergrund drei wesentliche Ziele ver-

folgt: Zum einen soll ein umfassender Überblick über die Ölindustrien bedeutender För-

derländer geschaffen werden. Zudem sollen für die wichtigsten Förderländer Angebots-

kurven ermittelt werden, die sowohl die Grenzkosten der Förderung als auch die förder-

baren Mengen beinhalten. Diese Angebotskurven sollen sowohl zur Darstellung der ak-

tuellen Situation (bezogen auf das Jahr 2014) als auch zur Prognose der Entwicklungen 

bis zum Jahr 2024 dienen. Das dritte Ziel besteht in der Ermittlung globaler Angebots-

kurven und darauf basierend eines langfristigen Ölmarktgleichgewichts, indem auch die 

Nachfrage mit einbezogen wird. Darauf aufbauend sollen anhand der ermittelten Ange-

botskurven auch Prognosen über den Ölpreis vorgenommen werden. Die zentrale Frage-

stellung, die hinter diesen drei Zielen steckt, lautet entsprechend:  

Wie viel Erdöl lässt sich gegenwärtig und zukünftig zu welchen Kosten fördern und was 

bedeutet dies für die zukünftige Ölpreisentwicklung? 

Die zur Beantwortung dieser Fragen vorzunehmende Analyse wird in mehreren Untersu-

chungsschritten vorgenommen.In den einführenden Kapiteln 2 und 3 werden zunächst 

die Grundlagen zur Ressource Erdöl und Erdölprojekten erörtert. Kapitel 2 liefert dabei 

eine naturwissenschaftliche Einführung zur Ressource Erdöl. Hierbei wird insbesondere 

auf die chemischen Eigenschaften des Rohstoffs, seine Enstehung und die Bildung von 

Lagerstätten eingegangen. Diese naturwissenschaftliche Einführung ist notwendig, da 

sich sowohl Lagerstätten, als auch das in ihnen befindliche Erdöl in ihren Eigenschaften 

erheblich voneinander unterscheiden können. Die Eigenschaften der Lagerstätten und des 

in ihnen enthaltenen Erdöls wiederum sind maßgeblich für das anzuwendende Förderver-

fahren und wirken sich somit auch auf die Kosten von Ölprojekten aus. An die naturwis-

senschaftliche Einführung schließt sich in Kapitel 3 die Beschreibung von Ölprojekten 

an. Hierbei werden sowohl der übliche Lebenszyklus solcher Projekte als auch die ver-

schiedenen, von den Eigenschaften des Erdöls und der Lagerstätte abhängigen, Arten von 

Ölprojekten betrachtet. 



3 

 

Für eine Einordnung der gegenwärtigen Vorgänge im Ölmarkt ist die Betrachtung der 

historischen Entwicklungen der Ölindustrie unabdingbar, da sich viele Entwicklungsmus-

ter über die Zeit in ähnlicher Form wiederholen. Diese Betrachtung der Geschichte der 

globalen Ölindustrie wird in Kapitel 4 vorgenommen. 

Nachdem in den Kapiteln 2 und 3 naturwissenschaftliche und technische Aspekte be-

leuchtet wurden und in Kapitel 4 die Historie der Ölindustrie erörtert wurde, wird in Ka-

pitel 5 ausführlich auf die Ökonomik von Ölprojekten eingegangen. Hierzu wird zunächst 

ein Überblick über den wirtschaftswissenschaftlichen Forschungsstand zum Ölsektor ge-

liefert. Hierbei wird zunächst auf die mikroökonomische Theorie zu kurz- und langfristi-

gen Kostenfunktionen und die daraus ableitbaren Angebotskurven, sowie die prominen-

testen Theorien zur Ökonomik erschöpflicher Ressourcen und damit verbundener Ren-

tenbegriffe eingegangen. Anschließend werden verschiedene, auf Ölprojekte anwendbare 

und in den zu ermittelnden Angebotskurven Berücksichtigung findende, Arten von Kos-

ten erörtert.  

Da sich die zu ermittelnden Angebotskurven aufgrund der spezifischen Eigenschaften der 

¥lindustrie in mancherlei Hinsicht von Ăkonventionellenñ volkswirtschaftlichen Ange-

botskurven unterscheiden, wird in Abschnitt 5.3 auf diese Unterschiede eingehend einge-

gangen und das konkrete Verfahren zur Ermittlung der Angebotskurven erörtert. Dabei 

werden abschließend auch die wichtigsten, bei der Ermittlung der Angebotskurven Be-

rücksichtigung findenden, Annahmen zusammengefasst. 

Während die Kapitel 2 bis 5 der Einführung in die Thematik und der Erörterung des Ana-

lyseverfahrens dienen, findet die eigentliche Analyse in den Kapiteln 6 und 7 statt.  

Zur detaillierten Betrachtung des Ölsektors der wichtigsten Förderländer und der Ermitt-

lung der individuellen Angebotskurven werden in Kapitel 6 Fallstudien zu 22 Ländern 

erstellt. Diese Fallstudien umfassen die zwölf aktuellen OPEC-Mitglieder und zehn der 

gegenwärtig bedeutendsten Nicht-OPEC-Länder.4 Alle Fallstudien folgen dabei demsel-

ben grundsätzlichen Schema. An eine kurze Einführung zum jeweiligen Land schließt 

sich die Analyse des Ölsektors an. Hierbei wird zunächst die historische Entwicklung der 

Ölindustrie im jeweiligen Land beschrieben. Die Analyse der gegenwärtigen Situation 

bezieht sich auf das Jahr 2014. Für dieses Jahr werden zunächst die rechtlichen und fis-

kalischen Rahmenbedingungen für die Ölindustrie erörtert und die fiskalischen Elemente 

identifiziert, welche sich auf die Grenzkosten von Ölprojekten auswirken. Anschließend 

wird, auf Basis vorhandener Informationen und Daten, eine Schätzung der Fördermenge 

im Jahr 2014 unter Berücksichtigung der verschiedenen, in Kapitel 3 beschriebenen, Pro-

jektarten vorgenommen. Für die jeweiligen Projektarten werden anschließend Schätzun-

gen zu den Förderkosten vorgenommen, so dass sich auf den Kosten basierende Ange-

botskurven für die im Jahr 2014 in der Förderphase befindlichen Projekte ermitteln las-

sen. Hierbei werden sowohl technische Kosten als auch fiskalische Elemente berücksich-

tigt, welche sich auf die Grenzkosten auswirken. Die Ermittlung der Angebotskurven er-

folgt sowohl ex-post für das Jahr 2014 als auch als ex-ante, indem Prognosen für die Jahre 

                                                 
4 Hierbei handelt es sich um die, hinsichtlich ihrer Fördermenge im Jahr 2010, größten Förderländer außer-

halb der OPEC. 
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2019 und 2024 vorgenommen werden. Berücksichtigt werden in den Angebotskurven nur 

solche Kosten, die bei der Exploration, Erschließung und Förderung anfallen. Diese Kos-

ten werden auch als Upstream-Kosten bezeichnet. Die mit dem Transport, der Verarbei-

tung und dem Vertrieb des geförderten Rohöls verbundenen Kosten5 hingegen werden 

nicht berücksichtigt, wobei eine exakte Trennung häufig nur schwer möglich ist. 

Hinsichtlich der für das Jahr 2014 ermittelten Angebotskurven wird zwischen Vollkos-

tenkurven, die auch bereits versunkene Explorations- und Erschließungskosten enthalten, 

und kurzfristigen Angebotskurven unterschieden. Bei den kurzfristigen Angebotskurven 

werden nur die in der Förderphase anfallenden Kosten berücksichtigt und somit steht die 

Frage im Mittelpunkt, welcher Ölpreis basierend auf den kurzfristigen Grenzkosten not-

wendig ist, damit die Förderung aus bereits in der Förderphase befindlichen Projekten 

fortgesetzt wird. 

An die Ermittlung der Kostenkurven für das Jahr 2014 schließen sich Prognosen des zu-

künftigen Angebots in den Jahren 2019 und 2024 an. Das zukünftige Angebot wird unter 

Berücksichtigung des natürlichen Fördermengenrückgangs aus bereits im Jahr 2014 in 

der Förderphase befindlichen Projekten und der potentiellen zusätzlichen Fördermenge 

aus solchen Projekten, die sich gegenwärtig bereits in der Erschließungsphase befinden 

oder deren Erschließung wahrscheinlich ist, prognostiziert. Zunächst werden für die Jahre 

2019 und 2024 Vollkostenkurven ermittelt. Anschließend wird die langfristige Angebots-

kurve, basierend auf der Vollkostenkurve des Jahres 2024, ermittelt, indem die nicht ent-

scheidungsrelevanten Kosten, d. h. die bereits versunkenen Explorations- und Erschlie-

ßungskosten der bereits im Jahr 2014 in der Förderphase befindlichen Projekte, ausge-

blendet werden.  

Während die maßgebliche Kostengleichung und die grundlegenden Annahmen für alle 

Länder identisch sind, müssen für die Schätzung der Explorations- und Erschließungs-

kosten ï aufgrund der sehr unterschiedlichen Datenlage ï verschiedene Verfahren ange-

wandt werden. Als Informationsquellen für die Kosten und Fördermengen werden Ver-

öffentlichungen und Daten von Ölgesellschaften, internationaler Organisationen und In-

stitutionen, staatlicher Institutionen, andere Forschungsarbeiten sowie Meldungen von 

Nachrichtenagenturen (wie Reuters und Bloomberg) und der Presse zu jüngeren Entwick-

lungen verwendet. 

Die in Kapitel 6 im Rahmen der Fallstudien ermittelten Angebotskurven auf Länderebene 

werden in Kapitel 7 zur Ermittlung der globalen Angebotskurven aggregiert. Hierbei wird 

ebenfalls sowohl die Gegenwart betrachtet, als auch Prognosen zur zukünftigen Entwick-

lung, bezogen auf die Jahre 2019 und 2024, vorgenommen. Durch die Einbeziehung mög-

licher Entwicklungspfade der globalen Nachfrage wird anschließend das langfristige Öl-

marktgleichgewicht ermittelt, anhand dessen sich auch die auf fundamentalen Faktoren 

basierende Prognose des Ölpreises vornehmen lässt. Eine kritische Beurteilung und Zu-

sammenfassung der Ergebnisse liefert Kapitel 8. Abschließend wird ein Ausblick auf po-

tentiellen, auf den Erkenntnissen dieser Arbeit aufbauenden, Forschungsbedarf gegeben. 

                                                 
5 Diese Stufen der Wertschöpfungskette werden auch als Midstream und Downstream bezeichnet. 
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2 Rohöl - Eine naturwissenschaftliche Einführung 

Da die zur Ölförderung notwendigen Fördertechniken ï und entsprechend auch die damit 

verbundenen Kosten ï ganz maßgeblich von den Eigenschaften des zu fördernden Erdöls 

und der Lagerstätte, in der sich die Vorkommen befinden, abhängen, soll zunächst eine 

naturwissenschaftliche Einführung vorgenommen werden.6  

Zunächst werden kurz die chemischen Eigenschaften von Rohöl ï insbesondere hinsicht-

lich seiner Zusammensetzung ï beschrieben. Anschließend wird die biogene Entste-

hungstheorie, der heutzutage üblicherweise verwendete Erklärungsansatz für die Entste-

hung von Rohöl, näher betrachtet. Hierbei wird auch auf die Wanderung des entstandenen 

Erdöls zur Lagerstätte eingegangen. Darauf folgen die Beschreibung der wichtigsten      

Eigenschaften von Lagerstätten und eine Klassifizierung der Lagerstätten hinsichtlich ih-

rer Entstehung und Ausgestaltung. Abschließend werden verschiedene Definitionen und 

Abgrenzungen von Vorkommen erläutert. 

 

2.1 Chemische Eigenschaften von Rohöl 

Gemäß der US-Energieagentur handelt es sich bei Rohöl um ein (Stoff)-gemisch aus  

Kohlenwasserstoffen, das in flüssiger Form in natürlichen Untergrundreservoirs vor-

kommt und auch unter Atmosphärendruck flüssig bleibt, nachdem es die Oberfläche er-

reicht hat.7 

Rohöle unterscheiden sich hinsichtlich ihrer Farbe und Zähflüssigkeit. Öl, das nahe der 

Erdoberfläche gefunden wird (wie beispielsweise Ölschiefer, Bitumen) ist dabei in der 

Regel zähflüssiger, als solches in tiefer gelegenen und entsprechend wärmeren Lagerstät-

ten. Die Zähflüssigkeit hängt jedoch nicht nur von Tiefe und Temperatur der Lagerstätte, 

sondern auch vom Alter des Öls ab. Die Dichte von Erdöl wird gemäß API (American 

Petroleum Institute) in Schwereeinheiten gemessen:  

 

ςȢρ ЈὃὖὍ
ȟ

  Ⱦ ᴌ
ρσρȟυ,  

 

mit 60/60°F als spezifische Dichte des Rohöls bei 60°F, verglichen mit der Dichte von 

Wasser bei 60°F. Somit verhalten sich die API-Grade invers proportional zur Dichte.8   

Gemäß der Bundesanstalt für Geowissenschaften und Rohstoffe (BGR) weisen leichte 

Öle einen API-Grad von ca. 20 bis 45 auf, wohingegen Schwerstöle und Bitumen API-

Grade von weniger als 10 aufweisen (was einer spezifischen Dichte von 1,0 entspricht). 

Somit werden Schwerstöle als solche Öle definiert, die eine höhere Dichte als Wasser 

aufweisen. Rohöl mit einem API-Grad zwischen 10 und 20 wird als Schweröl bezeich-

net.9  

                                                 
6 Dies umfasst die Disziplinen Chemie, Geologie und Physik. 
7 Vgl. EIA (o. J. a). 
8 Vgl. Selley (1997), S. 26f. 
9 Vgl. BGR (2009). 
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Bei Rohöl handelt es sich um ein Kohlenstoff-Wasserstoff-Gemisch mit geringeren An-

teilen an Schwefel, Sauerstoff und Stickstoff sowie Spuren von Vanadium, Nickel und 

anderen Elementen (vgl. Tabelle 2.1). Die jeweiligen Anteile der verschiedenen Elemente 

unterscheiden sich dabei von Lagerstätte zu Lagerstätte. 

 

Tabelle 2.1: Natürliche Zusammensetzung von Rohöl (in % des Gewichts) 

Element Minimum Maximum 

Kohlenstoff 

Wasserstoff 

Schwefel 

Sauerstoff 

Stickstoff 

Andere 

82,2 

11,8 

0,1 

0,1 

0,1 

Spuren 

87,1 

14,7 

5,5 

4,5 

1,5 

0,1 
Quelle: Selley (1997), S. 27.  

 

Von den jeweiligen Anteilen der in Tabelle 2.1 aufgeführten Elemente hängt wiederum 

die Qualität des Erdöls ab, da Elemente wie Schwefel bei der Verarbeitung des Erdöls zu 

einem Endprodukt separiert werden müssen, so dass ein höherer Schwefelanteil die Qua-

lität mindert.10 

 

2.2 Entstehung von Rohöl 

Erste Theorien zur Entstehung von Rohöl wurden bereits zu Zeiten der Renaissance ent-

wickelt. So gelten die Werke ĂDe Natura eorum quae Effluunt ex Terrañ aus dem Jahr 

1546 von Georgius Agricola und ĂAlchemiañ von Andreas Libavius aus dem Jahr 1597 

gemäß Höök et al. (2010, S. 1998) als Ursprünge moderner Theorien zur Ölentstehung. 

Im Laufe des 19. Jahrhunderts beschäftigten sich verschiedene Studien mit der biogenen 

bzw. organischen Entstehung des Rohöls, bei der es sich um die aktuell vorherrschende 

Theorie handelt. So fanden verschiedene Forscher bei ihren Analysen von Gesteins-

schichten bereits in der zweiten Hälfte des 19. Jahrhunderts heraus, dass Öl offenbar aus 

sehr alten Meeressedimenten stammt. Erste, Anfang des 20. Jahrhunderts erstellte, euro-

päische Studien zu kohlenstoffreichen Gesteinen bestätigten die Theorien zur biogenen 

Entstehung von Rohöl.11 Die Grundlage für die heutigen Kenntnisse zum sogenannten 

Ölfenster ï der Tiefe, in der Rohöl in der Regel entsteht ï bildeten geologische Feldstu-

dien der Jahre 1958 bis 1965.12 

Neben der biogenen Entstehungstheorie entstand Ende des 19. Jahrhunderts die               

abiotische bzw. anorganische Entstehungstheorie, die insbesondere in der ehemaligen 

Sowjetunion ab Mitte des 20. Jahrhunderts weiterentwickelt wurde und noch heute unter 

manchen Forschern Anklang findet, wenn auch in deutlich geringerem Ausmaß als die 

                                                 
10 Schwelarmes Rohöl wird als Ăsüßñ und schwelreiches Rohöl als Ăsauerñ bezeichnet. 
11 Vgl. Höök et al. (2010a), S. 1998. 
12 Vgl. Ebenda, S. 1999. 
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biogene Theorie.13 Da es sich bei der biogenen Entstehungstheorie um die allgemein an-

erkannte Theorie handelt, wird im Folgenden ausschließlich diese erörtert.  

Die organische bzw. biogene Entstehungstheorie besagt grundsätzlich, dass Erdöl und 

Erdgas sich aus den Überresten von Pflanzen und Tieren bilden. Bei diesen für die Bil-

dung von Öl und Gas verantwortlichen Pflanzen und Tieren soll es sich um mikrosko-

pisch kleine Lebewesen handeln.14  

Grundsätzlich stellt pflanzliches Plankton (Phytoplankton) die Hauptquelle des organi-

schen Materials in marinen Sedimenten dar.15 In seichtem Wasser mit ausreichendem 

Licht für die Photosynthese hingegen ist marines Phytobenthos (hauptsächlich Algen) die 

Hauptquelle. In beiden Fällen sind Bakterien, welche die toten Organismen bearbeiten, 

eine weitere Quelle des organischen Kohlenstoffs. In Sedimenten in küstennahen Gebie-

ten und Deltas stellt auch biotopfremdes, vom Land stammendes, organisches Material 

wie Pollen, Sporen und andere Pflanzenteile einen wichtigen "Spender" des organischen 

Materials dar.16 

Die genannten, mikroskopisch kleinen, Lebewesen lebten in frühzeitlichen Meeren und 

Flüssen, wie dies auch heute noch der Fall ist. Von den Flüssen wiederum wurden sie 

zusammen mit Matsch und Schlamm in Seen gespült. Auch in flachen Meeren und an den 

Rändern warmer Ozeane lebten sie, wo sie, wenn sie starben, in einem langsamen, steti-

gen Regen zum Grund sanken. Die meisten dieser Lebewesen wurden jedoch gefressen 

oder oxidiert bevor sie den Grund erreichen konnten. Diejenigen wiederum, die den 

Grund erreichten, wurden von Schlamm und Matsch begraben. So bildete sich ein Ge-

misch aus Sediment (Körner von Schlicksand und Matsch) und organischem Material, 

das von Sauerstoff abgeschlossen im Wasser gelöst war. 17  

Unter geologischen Bedingungen, wie sie an der Erdoberfläche herrschen ï insbesondere 

die hohe Konzentration an Sauerstoff ï ist alles organische Material instabil, wird also 

mit der Zeit zersetzt. Geringe Sauerstoffkonzentration, bzw. die Abwesenheit von Sauer-

stoff, wie sie am Grund von Meeren vorherrscht, reduziert die Rate der Zersetzung des 

organischen Materials, da dieses unter solchen Bedingungen nicht direkt zu CO2 (Koh-

lendioxid) oxidiert werden kann. Zwar findet eine Zersetzung des organischen Materials 

durch Bakterien statt, jedoch ist diese gering genug, dass sich über viele tausend Jahre 

eine dicke Schicht aus Sediment und organischem Material am Meeresgrund bilden 

kann.18  

 

Entstehung von Kerogen 

Unter Kerabitumen (kurz: Kerogen) wird der in organischen Lösungsmitteln und wässri-

gen alkalischen Lösungen unlösliche Bestandteil der organischen Materie des Sediment-

                                                 
13 Siehe hierzu bspw. Gold (1998). 
14 Vgl. Van Dyke (1997), S. 13. 
15 Vgl. Meinhold und Pätz (1978), S. 38. 
16 Tissot und Welte (1984), S. 59. 
17 Vgl. Van Dyke (1997), S. 13. 
18 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 60f. 



8 

 

gesteins verstanden. Kerogen entsteht unter den milden Temperatur- und Druckverhält-

nissen junger Sedimente und ist unter diesen Bedingungen stabil, so dass seine Eigen-

schaften in geringen Vergrabungstiefen nahezu unverändert bleiben. Grundsätzlich un-

terscheidet man in Abhängigkeit seiner Elementzusammensetzung aus Wasserstoff, Koh-

lenstoff und Sauerstoff zwischen 3 Haupttypen (Typ I bis Typ III) von Kerogen, die in 

Abbildung 2.1, dem sogenannten ĂVan Krevelen Diagrammñ, dargestellt sind.19 

 

 
Abbildung 2.1: Van Krevelen Diagramm 

Quelle: Selley (1997), S. 204. 

 

Kerogen vom Typ I stammt hauptsächlich aus abgestorbenen Algen und weist, verglichen 

mit den beiden anderen Kerogen-Typen, einen höheren Anteil an Wasserstoff gegenüber 

Sauerstoff auf. Aus Kerogen vom Typ I entsteht als finaler Kohlenwasserstoff überwie-

gend Rohöl. Das organische Material des Kerogens vom Typ II beinhaltet ebenfalls einen 

großen Teil abgestorbener Algen, darüber hinaus aber auch organisches Material ver-

schiedener Planktonarten. Gegenüber des Kerogens vom Typ I weist es ein geringeres 

H:C-Verhältnis auf, das aber größer eins ist. Aus dem Kerogen des Typs II entstehen als 

finale Kohlenwasserstoffe sowohl Erdöl als auch Erdgas. Kerogen des Typ III entsteht 

hauptsächlich aus dem Lignin abgestorbener Landpflanzen. Im Vergleich zu den beiden 

ersten Kerogen-Typen weist es ein niedrigeres H:C-Verhältnis von deutlich unter eins 

auf. Aus Kerogen dieses Typs entsteht als finaler Kohlenwasserstoff hauptsächlich Erd-

gas.20 Da für die Entstehung von Rohöl nur Kerogen der Typen I und II von Bedeutung 

sind, sollen auch nur diese im weiteren Verlauf betrachtet werden. 

Mit der Zeit steigt die Vergrabungstiefe des Sediments und des in ihm enthaltenen Kero-

gens an, so dass es höheren Temperaturen und größerem Druck ausgesetzt wird. Unter 

den neuen Bedingungen verliert das Kerogen an Stabilität.21 Bei der nun stattfindenden 

                                                 
19 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 160.  
20 Vgl. Selley (1997), S. 203. 
21 Vgl. Ebenda, S. 199. 
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Evolution des organischen Materials wird zwischen den drei Teilphasen Diagenese, Kata-

genese und Metagenese unterschieden. 

 

Diagenese 

Die am Grund von Gewässern lagernden Sedimente bestehen zu großen Teilen aus Was-

ser, Mineralien, totem organischen Material und verschiedensten lebenden Mikroorganis-

men. Diese Gemische befinden sich jedoch in einem instabilen Zustand.22   

Die Diagenese des Materials findet im flachen Untergrund (in einer Tiefe von wenigen 

hundert und gelegentlich wenigen tausend Metern) unter gemäßigten Bedingungen hin-

sichtlich Temperatur und Druck statt. In dieser Phase werden Methan, Kohlenstoffdioxid 

und Wasser vom organischen Material abgestoßen und hinterlassen als komplexes      

Kohlenwasserstoff-Gemisch das Kerogen. Endresultat der Diagenese des organischen 

Materials ist die Reduktion seines Sauerstoffgehalts, während das Verhältnis von Koh-

lenstoff zu Wasserstoff nahezu unverändert bleibt.23 

Hinsichtlich der Erdölsuche zeichnet sich die Phase der Diagenese insbesondere dadurch 

aus, dass das entstandene Kerogen noch unreif ist und nur sehr wenige Kohlenwasser-

stoffe entstehen.24 

 

Katagenese 

Bei der Katagenese handelt es sich um die Hauptphase der Ölentstehung, in der sich das 

sogenannte Ölfenster (Temperaturbereich in dem Öl entsteht) befindet.25 Diese Phase 

vollzieht sich im tieferen Untergrund, wenn die Vergrabungstiefe der Sedimente zunimmt 

und entsprechend auch die Temperatur (auf ca. 50 bis 150°C) und der Druck (auf ca. 300 

bis 1500 Bar) ansteigen. Kohlenwasserstoffe ï zunächst in Form von Öl, in späteren Pha-

sen in Form von flüssigem Gas und Kondensaten ï lösen sich während der Katagenese 

aus dem Kerogen.26  

 

Metagenese 

Die abschließende Phase der Metagenese ist für die Entstehung von Rohöl nicht von Be-

deutung, da dessen Entstehungsprozess bereits während der Katagenese abgeschlossen 

wurde. Die Metagenese findet bei extrem hohen Temperaturen und Druck statt. Die noch 

verbliebenen Kohlenwasserstoffe ï normalerweise nur noch Methan ï werden in dieser 

Phase ausgestoßen. Das Wasserstoff-Kohlenstoff-Verhältnis sinkt solange, bis nur noch 

Kohlenstoff in Form von Graphit übrig bleibt.27 

 

                                                 
22 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 69. 
23 Vgl. Selley (1997), S. 199 sowie Tissot und Welte (1984), S. 69. 
24 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 163. 
25 Vgl. Ebenda, S. 163. 
26 Vgl. Selley (1997), S. 200 sowie Tissot und Welte (1984), S. 71f. 
27 Vgl. Selley (1997), S. 200. 
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2.3 Migration  und Wanderung von Rohöl 

Grundsätzlich können sich Erdöl und Erdgas in jedem Gestein ansammeln, das eine aus-

reichend hohe Porosität und Permeabilität aufweist. In den meisten Fällen handelt es sich 

beim Lagerstättengestein um Sandsteine oder Karbonate. Üblicherweise enthalten die La-

gerstätten anfänglich keine ausreichende Menge organischen Materials um die Menge an 

Öl und Gas selbst zu generieren, die sich im Laufe der Zeit in ihnen ansammelt. Der 

Ansatz, dass Öl und Gas in organisch reichhaltigen, im Allgemeinen feinkörnigen, Mut-

tergesteinen gebildet wird und dass ein Teil davon anschließend abwandert und sich in 

einer Lagerstätte ansammelt, wird als "Source Rock Concept" bezeichnet (vgl. Abbildung 

2.2).28  

 

 
Abbildung 2.2: Source Rock Concept 

Basierend auf Barker (1996), S. 27. 

 

2.3.1 Primäre Migration  

Unter primärer Migration versteht man die Wanderung der im Rahmen der Katagenese 

entstandenen Kohlenwasserstoffe von ihrem Muttergestein zu einem Ort wo sie sich, in 

Form von Tröpfchen oder als zusammenhängende Phase flüssiger Kohlenwasserstoffe, 

sammeln können.29 

Durch die Katagenese sind in den Sedimentgesteinen aus Kerogen winzige und weitver-

streute organische Ölteilchen entstanden. Diese einzelnen Teilchen müssen jedoch erst 

zusammenkommen, damit sich eine Lagerstätte bilden kann.30  

Es wird also eine gerichtete Antriebskraft benötigt, welche die Kohlenwasserstoffe aus 

dem Muttergestein in die Lagerstätte bewegt. Mit zunehmender Vergrabungstiefe steigt 

der Druck und treibt die Verdichtung an, die das Öl aus dem Gestein drückt. Zudem      

sorgen die steigenden Temperaturen für eine Ausdehnung des Wassers und anderer    

Flüssigkeiten in den Poren und sorgen damit für zusätzlichen internen Druck im Mutter-

gestein. Auch der Entstehungsprozess als solcher erzeugt Überdruck im System. Dieser 

Überdruck führt zu einem Druckunterschied zwischen der Innenseite des Muttergesteins 

und seiner Umgebung. Dieser Druckunterschied ist größer als der hydrostatische Druck 

                                                 
28 Vgl. Barker (1996), S. 27. 
29 Vgl. Speight (2011), S. 41. 
30 Vgl. BP (1989), S. 22f. 
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(Druck durch das unbewegliche Wasser) und daher kann das entstandene Öl sowohl nach 

oben als auch nach unten aus dem Muttergestein hinausgepresst werden. Eine Lagerstätte 

könnte sich somit beispielsweise direkt oberhalb des Muttergesteins befinden.31 

Konkret werden die isolierten Öltropfen durch die folgenden, auf sie einwirkenden, 

Kräfte beeinflusst: 

Á Kapillarkräfte, 

Á Oberflächenspannung, 

Á Schwerkraft oder Auftrieb (da Öl leichter ist als Wasser), 

Á Druckunterschiede (durch die Bewegung des in den Poren fließenden Wassers).32 

Von den vier genannten Kräften wirkt lediglich die Oberflächenspannung bewegungs-

hemmend und nur Druckdifferenzen sind groß genug, um diese Hemmungen zu überwin-

den - und dies auch nur dann, wenn sich ein hinreichend großer Tropfen bzw. Faden (von 

mindestens einem Meter Länge) gebildet hat.33 

Kapillarkräfte bezeichnen das Phänomen, dass Flüssigkeiten nach oben getrieben werden, 

wenn sie sich in einem engen Kapillarröhrchen befinden. Der Kapillardruck ist dabei die 

Differenz zwischen dem Umgebungsdruck außerhalb des Röhrchens und dem Druck, der 

von der Spalte in der sich die Flüssigkeit befindet, ausgeht. Der Kapillardruck nimmt mit 

zunehmendem Spaltendurchmesser (bzw. zunehmender Porengröße) ab, so dass die ent-

sprechende Flüssigkeit in engeren Spalten einen höheren Auftrieb erfährt, als in breiteren. 

Zudem hängt der Kapillardruck auch mit der Oberflächenspannung zusammen, die durch 

zwei benachbarte Flüssigkeiten erzeugt wird. Der Kapillardruck steigt dabei mit steigen-

der Oberflächenspannung an.34 

An Stellen des Meeresbodens, an denen sich feinkörnige, tonige Sedimente ablagern, ent-

wickeln sich vorzugsweise sauerstoffarme- oder freie Verhältnisse. Wenn auf solche    

Gebiete große Mengen organischen Materials fallen, dann ist es sehr wahrscheinlich, dass 

ein erheblicher Teil davon im Rahmen der Katagenese in Öl umgewandelt wird. Dieses 

Öl kann dann gemeinsam mit dem bei der Verfestigung ausgepressten Wasser in die be-

nachbarten Sandsteine einwandern. Sobald nun die pressende Kraft in den Sandsteinen 

nachlässt und die Öltröpfchen den größeren Porenraum zwischen den Sandkörnern er-

reicht haben, verringert sich ihre Geschwindigkeit, weil der Druckabfall oder die Fließ-

geschwindigkeit des Wassers nicht mehr hoch genug ist, um die Oberflächenspannung zu 

überwinden. Im Laufe der Zeit sammeln sich so mehr und mehr dieser winzigen Öltropfen 

im Porenraum des Sandsteins an und verbinden sich allmählich zu längeren Tropfen oder 

Fäden. Je größer diese Ansammlungen werden, desto höher ist die Wahrscheinlichkeit, 

dass sie auch durch die geringen Druckdifferenzen/ Fließgeschwindigkeiten in Bewegung 

gesetzt werden.35 

                                                 
31 Vgl. Barker (1996), S. 28f. 
32 Vgl. BP (1989), S. 22-23. 
33 Vgl. Ebenda, S. 22-23. 
34 Vgl. Selley (1997), S. 253. 
35 Vgl. BP (1989), S. 24. 
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Eine weitere Unterscheidung lässt sich zwischen der frühen und späten primären          

Migration treffen. Die frühe primäre Migration findet in den ersten 1.500 Metern Vergra-

bungstiefe statt, wo die Sedimente einen Großteil ihrer Porosität verlieren und eine große 

Menge an Wasser abgeben. Diese frühe Migration findet vor der Hauptphase der          

Kohlenwasserstoff-Bildung aus Kerogen statt, da der Großteil der globalen Ölvorkom-

men bei Temperaturen von mindestens 50 bis 70°C in einer Tiefe von mindestens 1.000 

bis 1.500 Metern gebildet wird. In oberflächennäheren Sedimenten in einer Vergrabungs-

tiefe von weniger als 1.500 m finden sich hingegen nur geringe Mengen an Kohlenwas-

serstoffen.36  

Die Ăspªteñ primäre Migration, die während der Hauptphase der Katagenese stattfindet, 

ereignet sich normalerweise in Tiefen zwischen 1.500 und 3.500 Metern, wo sich auch 

die meisten Ölvorkommen befinden.37 Das Einsetzen der späten primären Migration wird 

sowohl vom Verhältnis von Tiefe und Porosität, als auch vom generativen Potential des 

jeweiligen Muttergesteins beeinflusst. Verschiedene Faktoren bestimmen die Entstehung 

einer einzelnen Ölphase und ihre Bewegung durch das Muttergestein. Zu diesen gehören 

die Porosität, das Verhältnis von festem zu flexiblem Porenwasser, der durchschnittliche 

Querschnitt der Poren, die Menge und Art des Kerogens und das Vorhandensein eines 

dreidimensionalen Kerogen-Netzwerks sowie schließlich die Menge des aus dem Kero-

gen entstandenen Erdöls.38 

In Tiefen von über ca. 3.000 Metern sinkt die Porosität unter 10% und ein großer Teil des 

Hohlraumvolumens wird durch unbewegliches Porenwasser eingenommen. Bei der fort-

gesetzten Entstehung von Erdgas und Erdöl mit zunehmender Vergrabungstiefe werden 

die entstandenen, separaten Ölphasen nun vom Kerogen wegbewegt, indem sich durch 

den, vom neuentstandenen Gas und Öl ausgehenden, Druck kleinste Poren im Gestein 

bilden, in die das Öl eindringen und sich bewegen kann. Dies geschieht in Tiefen zwi-

schen 3.000 und 4.000 Metern. In der Hauptphase der Kohlenwasserstoffentstehung liegt 

somit eine druckgetriebene Bewegung der Kohlenwasserstoffe als Mechanismus der pri-

mären Migration vor. In geringeren Tiefen können sich die Ölphasen durch die bereits 

vorhandenen Poren bewegen, so dass keine Rissbildung in der Gesteinsschicht notwendig 

ist. Unterhalb von 4.000 Metern und bei Temperaturen von über 150°C wird die Bildung 

flüssiger Kohlenwasserstoffe endgültig von der Bildung von Gas abgelöst.39 

 

2.3.2 Sekundäre Migration 

Während die primäre Migration das Verlassen des Muttergesteins durch das entstandene 

Erdöl beschreibt, umfasst die sekundäre Migration die Wanderung der einzelnen Öltrop-

fen zu einer Lagerstätte. Diese Wanderung kann sich über Entfernungen von über 100 km 

                                                 
36 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 325-336. 
37 Vgl. Ebenda, S. 327. 
38 Vgl. Ebenda, S. 336. 
39 Vgl. Ebenda, S. 336f. 



13 

 

horizontal und tausenden Metern vertikal erstrecken.40 

Drei Faktoren beeinflussen die sekundäre Migration und die anschließende Entstehung 

von Öl- und Gaslagerstätten. Dies sind der auftriebsbedingte Anstieg von Öl und Gas in 

wassergesättigten, porösen Gesteinen, der Kapillardruck der die Mehrphasenströmung 

bestimmt und die hydrodynamischen Strömungen. Ihren Abschluss findet die sekundäre 

Migration entweder mit der Bildung von Lagerstätten oder im Durchsickern der Kohlen-

wasserstoffe an die Erdoberfläche.41 

Im Anfangsstadium der sekundären Migration wirken im Wesentlichen dieselben Kräfte, 

die auch die primäre Migration beeinflussen. Wenn die Kohlenwasserstoffe die Mutter-

gesteinsschichten als separate Kohlenwasserstoffphasen verlassen haben und im weiteren 

Verlauf größere Hohlräume in Speichergesteinen (bspw. Sandstein, Karbonatgestein) er-

reichen, sollten sie sich dort zu größeren Öl- oder Gastropfen vereinen. Größere Öltropfen 

können aufgrund der Auftriebskraft aufwärts fließen, wohingegen für kleinere Tropfen 

der Fließwiderstand aufgrund einer höheren Oberflächenspannung je Volumeneinheit 

größer ausfällt. Solche Kohlenwasserstoffe, die ihr Muttergestein in einem ungelösten 

Zustand verlassen, steigen nicht aufgrund von Auftriebskräften, sondern folgen dem      

unterirdischen Wasserfluss (hydrodynamische Strömungen). Wenn sich diese schließlich 

vom Wasser loslösen, durchlaufen sie dieselbe Entwicklung wie Kohlenwasserstoffe, die 

bereits das Muttergestein als separate Phasen verlassen haben.42 

Die Kräfte des Auftriebs und des fließenden Wassers bewegen Öl und Gas durch die  

Poren des Gesteins, wobei die Richtung überwiegend aufwärtsgerichtet ist. Die Bewe-

gung nach oben endet, sobald ein Gestein mit zu kleinen oder zu wenigen Poren keine 

weitere Wanderung zulässt. Eine solche, abdeckende Schicht wird als Ăcap rockñ bezeich-

net. Entlang der Grenze zur abdeckenden Schicht geht die Migration solange weiter, bis 

der höchste Punkt dieser Gesteinsschicht erreicht ist. Dort reichert sich allmählich Öl oder 

Gas an und schließlich entsteht eine Lagerstätte.43 

Die allgemeine Flussrichtung, der das wandernde Öl folgt, ist zwar grundsätzlich           

aufwärtsgerichtet, hängt allerdings von der Beschaffenheit der Gesteine ab. Permeable 

Gesteinsschichten stellen dabei die Route dar, der die Ölphasen bevorzugt folgen. Die 

grundsätzliche Aufwärtsbewegung des Öls aufgrund der Auftriebskraft schließt in         

Abhängigkeit von den geologischen Bedingungen auch die Möglichkeit nicht aus, dass 

sich das Öl von einem jüngeren Muttergestein in eine ältere Lagerstätte bewegt.44 

Unter hydrostatischen Bedingungen (d. h. es findet kein unterirdischer Wasserfluss statt) 

würden die Auftriebskräfte groß genug werden, um die, der sekundären Migration entge-

genwirkenden Kapillarkräfte, zu übersteigen. Öl, das in einem Reservoir unter hydrosta-

tischen Bedingungen gefangen ist, befindet sich im Gleichgewicht zwischen Auftriebs-

kräften und Kapillardruck.45 

                                                 
40 Vgl. Barker (1996), S. 32. 
41 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 341. 
42 Vgl. Ebenda, S. 342. 
43 Vgl. BP (1989), S. 24. 
44 Vgl. Barker (1996), S. 32f. 
45 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 342f. 
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Findet ein unterirdischer Wasserfluss statt, so liegen hydrodynamische Bedingungen vor, 

die sich auf die sekundäre Migration auswirken. Dieser Wasserfluss kann, in Abhängig-

keit von seiner Richtung, die sekundäre Migration von Kohlenwasserstoffen entweder 

behindern oder fördern. Verläuft der Wasserfluss aufwärts, so werden die Auftriebskräfte 

des sich bewegenden Erdöls verstärkt. Verläuft die hydrodynamische Strecke abwärts, 

müssen die Auftriebskräfte größer sein als unter hydrostatischen Bedingungen um den 

entgegenwirkenden Fließdruck überkompensieren zu können.46 

Grundsätzlich folgen sehr feinteilige Öltropfen, wie sie zu Beginn der sekundären Mig-

ration vorliegen, dem Gesetzt des Auftriebs weniger strikt und werden deutlich einfacher 

durch relativ schwachen hydrodynamischen Wasserfluss bewegt. Der Gesamteinfluss 

hydrodynamischer Wasserbewegungen ist daher insbesondere in den Anfangsphasen der 

sekundären Migration groß und lässt mit späteren Phasen nach.47 

Wenn die Ölpartikel wachsen, werden sie zunehmend der Auftriebskraft ausgesetzt. Die 

Aufwärtsbewegung von Ölpartikeln aufgrund der Auftriebskraft beginnt, wenn die       

entgegenwirkenden Kapillardrücke gering sind und kein ausreichender Gegenfluss des 

Wassers vorliegt. Aufgrund der Auftriebskraft sucht das Öl stets den höchsten Punkt in 

einer Lagerstätte oder im Speichergestein. Seine Bewegung folgt dabei der Richtung des 

geringsten Widerstands. Die sich bewegenden Ölpartikel vereinigen sich auf ihrem Weg 

zu Kugeln und Fäden. Dies steigert ihre Auftriebskraft und hilft ihrer Bewegung durch 

engere Porenöffnungen. Schließlich kann eine Situation erreicht werden, in welcher der 

Durchmesser der Poren so klein wird, dass der Kapillardruck nicht mehr für eine Weiter-

wanderung ausreicht. In diesem Moment beginnt sich das Öl in einer Lagerstätte anzu-

sammeln, die am Ende entweder groß genug ist um eine wirtschaftliche Förderung der 

Vorkommen zu ermöglichen oder sie stellt lediglich eine lokal begrenzte, kleine             

Ansammlung von Kohlenwasserstoffen dar, deren Ausbeutung sich nicht lohnt.48 

 

2.4 Eigenschaften und Entstehung von Lagerstätten 

Eine wirtschaftliche Förderung des Rohöls ist nur dann möglich, wenn es sich in einer 

hinreichend großen Lagerstätte ansammeln konnte. Eine solche Lagerstätte kann jedoch 

nur entstehen, wenn das Lagerstättengestein verschiedene Anforderungen erfüllt. 

 

2.4.1 Eigenschaften der Speichergesteine 

Die Hauptanforderung an die Gesteinsschichten besteht darin, dass diese Hohlräume bzw. 

Poren aufweisen müssen, in denen sich das Öl sammeln und durch die das Öl bis zur 

Lagerstätte fließen kann.49 Hinsichtlich dieser Hohlräume müssen Lagerstätten zwei not-

wendige physikalische Eigenschaften aufweisen: 

 

                                                 
46 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 344f. 
47 Vgl. Ebenda, S. 347. 
48 Vgl. Ebenda, S. 349. 
49 Vgl. Dikkers (1985), S. 103. 



15 

 

a) Porosität 

Porosität ist die erste der beiden notwendigen Eigenschaften zur Bildung einer Lagerstätte 

und ist definiert als Anteil (in %) der Hohlräume bzw. Poren am Gesamtvolumen eines 

Gesteins.50 

 

(2.2) ὖέὶέίὭὸßὸ Ὥὲ Ϸ
  

Ͻρππ   51 

 

Entscheidend für die hinreichende Ansammlung von Öl in Hohlräumen ist nicht nur der 

prozentuale Anteil der Hohlräume am Gesamtvolumen, also die absolute Porosität,      

sondern auch die Größe der einzelnen Hohlräume. So kann die absolute Porosität in 

Schichten sehr feinkörnigen Gesteins durchaus bei 40 bis 50% liegen, aber dennoch nicht 

ausreichen um eine Einlagerung von Öl zuzulassen, da die Hohlräume absolut zu klein 

sind. Hohlräume, die zur Entstehung von Lagerstätten beitragen, müssen folglich größer 

sein. Dieser Teil der Porosität wird als effektive Porosität bezeichnet. In der Realität hat 

sich gezeigt, dass die effektive Porosität solcher Gesteinsschichten, die Kohlenwasser-

stoffe enthalten, in einer relativ engen Spanne variiert:52  

 

Tabelle 2.2: Effektive Porosität von Gesteinsschichten  

Porosität Bedeutung für Lagerstätten 

< 10 % Schlecht, Produktivität zweifelhaft 

10 ï 15 % Ausreichend 

15 ï 25 % Gut (am häufigsten vorkommende Spanne in produktiven Reservoirs) 

> 25 % Hervorragend (jedoch selten) 
Eigene Darstellung basierend auf Dikkers (1985), S. 106. 

 

Wie in Tabelle 2.2 zu sehen, steigt der Aufwand der Erschließung und Förderung mit 

abnehmender Porosität und entsprechend sinkt die Wirtschaftlichkeit der Ausbeutung. 

Die meisten bereits erschlossenen Lagerstätten weisen eine effektive Porosität von 15 bis 

25 % auf. 

 

b) Permeabilität 

Die Permeabilität misst die Durchlässigkeit von Gesteinsschichten für Flüssigkeiten und 

Gase. Mit zunehmender Größe von Hohlräumen können Flüssigkeiten leichter durch die 

entsprechenden Gesteinsschichten fließen. In der Regel kommen größere Hohlräume in 

Gesteinen mit größeren Steinkörnern vor, so dass ein positiver Zusammenhang zwischen 

Korngröße und Permeabilität besteht.53  

Die Messung der Permeabilität erfolgt, indem der tatsächliche Fluss einer Flüssigkeit 

(oder eines Gases) durch ein als Stichprobe dienendes Teilstück eines Gesteins analysiert 

                                                 
50 Vgl. Dikkers (1985), S. 104. 
51 Vgl. Selley (1997), S. 240. 
52 Vgl. Dikkers (1985), S. 105f. 
53 Vgl. Ebenda, S. 107. 
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wird. Die Maßeinheit für Permeabilität lautet Darcy. Da in den meisten Speichergesteinen 

die Permeabilität jedoch nur den Bruchteil eines Darcys beträgt, wird als üblichere Einheit 

der Millidarcy (mD = 0,001 Darcy) verwendet.54 

Die Permeabilität von Speichergesteinen ist eines der wichtigsten Elemente bei der     

Analyse der Ergiebigkeit einer Lagerstätte. Für die Beurteilung von Lagerstätten werden 

folgende Einschätzungen verwendet: 

 

Tabelle 2.3: Permeabilität von Gesteinsschichten 

Permeabilität Bedeutung für Lagerstätten 

10     mD Schlecht 

100   mD Ausreichend - gut 

1000 mD = (1 D) Hervorragend 
Eigene Darstellung basierend auf Dikkers (1985), S. 108. 

 

Permeabilitäten von über einem Darcy kommen zwar vor, sind jedoch sehr selten.55 

Einen wichtigen Parameter für die Lagerstättentechnik stellt die relative Permeabilität 

dar. Die relative Permeabilität beschreibt die Art und Weise wie sich Öl und Wasser die 

im Speichergestein vorhandene Permeabilität teilen, wenn beide Flüssigkeiten die Hohl-

räume füllen. Hierbei gilt, dass ein höherer Anteil von Öl in den Hohlräumen einhergeht 

mit einer höheren Permeabilität des Öls, sodass das Öl leichter durch die Hohlräume flie-

ßen kann. Entgegengesetzt verhält es sich bei steigendem Wasseranteil.56   

  

2.4.2 Ölfallen 

Schließlich sammeln sich Öl und Gas in sogenannten Fallen an. Levorsen (1967, "Geo-

logy of Petroleum") definiert eine Falle als "den Ort, an dem Öl und Gas an einer weiteren 

Bewegung gehindert werden". 

Eine solche Falle besteht aus einem porösen Speichergestein mit einer nach oben hin 

konvexen Form, das durch ein sehr dichtes und relativ impermeables Abdichtungsgestein 

nach oben versiegelt wird. Entscheidend für die Geometrie von Fallen ist, dass sie von 

vertikalen und horizontalen Ebenen eingeschlossen sein müssen, die keine größeren 

Lecks aufweisen, durch die die Kohlenwasserstoffe entweichen können. Sofern diese Be-

dingungen gegeben sind, kann sich ein invertierter Behälter bilden.57  

Abbildung 2.3 stellt den Aufbau einer einzelnen Falle am Beispiel einer antiklinalen Falle 

dar. Der höchste Punkt, an dem sich innerhalb der Falle Öl ansammeln kann, wird als 

Gipfel- oder Kulminationspunkt bezeichnet. Aufgrund der Auftriebskräfte wandert das 

Öl zunächst dorthin. Der niedrigste Punkt wird als Überlaufpunkt bezeichnet und be-

schreibt eine horizontale Ebene. Fallen können sich bis zu diesem unteren Überlaufpunkt 

                                                 
54 Vgl. Dikkers (1985), S. 107. 
55 Vgl. Ebenda, S. 108. 
56 Vgl. Ebenda, S. 109. 
57 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 357. 
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füllen. Die Zone unmittelbar unterhalb des Öls wird als Bodenwasser und die Zone des 

Reservoirs, die seitlich an die Falle angrenzt, als Randzone bezeichnet.58 

 

 

 
Abbildung 2.3: Querschnitt einer antiklinalen Falle 

Quelle: Selley (1997), S. 308. 

 

Fallen sind selten komplett gefüllt, da beispielsweise die Ölspalte selten bis zu dem Punkt 

herab reicht, an dem es aus der Falle auslaufen würde. Außerdem sind Fallen in dem 

Sinne nicht ganz gefüllt, dass nicht der gesamte verfügbare Porenraum des Speicherge-

steins von Öl und Gas besetzt ist, da stets ein Rest an Wasser verbleibt, der nicht verdrängt 

werden kann.59 

 

 

Abbildung 2.4: System direkt miteinander verbundener Fallen 

Basierend auf Barker (1996), S. 36. 

 

Sofern mehrere strukturelle Fallen entlang eines Trägersystems auftreten, beginnt sich 

das wandernde Öl zunächst in der untersten, nach oben verschlossenen Lagerstätte anzu-

sammeln bis diese voll ist. Wenn nun mehr Kohlenwasserstoffe durch das Trägersystem 

zu dieser Falle fließen, muss diese überlaufen (vgl. Abbildung 2.4). Somit beginnt sich 

die nächste auf dem Weg befindliche Falle zu füllen. Sofern eine Falle sowohl Öl als auch 

                                                 
58 Vgl. Selley (1997), S. 308. 
59 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 360. 
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Gas enthält, wird sich das Gas aufgrund seiner geringeren Dichte im oberen Bereich der 

Falle ansammeln und das Öl bleibt aufgrund seiner höheren Dichte darunter. Somit ist es 

das Öl, das sich an der Überlaufstelle an der Unterseite der Falle befindet und entspre-

chend überläuft, wenn weiteres Öl oder Gas in diese Falle eindringt, so dass diese ihre 

Kapazitätsgrenze erreicht. Endresultat des Prozesses ist, dass die untersten Fallen kom-

plett mit Gas gefüllt sind, darauf eine Falle mit Gas an der Oberseite und Öl an der Un-

terseite und am Überlaufpunkt folgt und höher gelegene Fallen mit Öl gefüllt sind. 

Schließlich können noch leere Fallen folgen, die bisher noch nicht vom Öl erreicht wur-

den.60  

Öl- und Gaslagerstätten unterscheiden sich insbesondere hinsichtlich ihrer Entstehung 

und physischen Ausgestaltung. Sie lassen sich grundsätzlich in folgende Haupttypen ein-

teilen: 

 

1. Strukturelle Fallen 

2. Stratigraphische Fallen 

3. Hydrodynamische Fallen 

4. Kombinierte Fallen 

 

Strukturelle Fallen sind solche Fallen, deren Geometrie durch tektonische Prozesse nach 

der Sedimentation der involvierten Lagerstätten gestaltet wird. Solche Fallen entstehen 

durch Faltungen und Zerrungen der Gesteinsschichten.61 Antiklinalen (vgl. Abbildung 

2.3) stellen unter den strukturellen Lagerstätten den am häufigsten auftretenden Lager-

stättentyp dar. Aufwölbungen mit zu allen Seiten abfallenden Flanken bieten bei entspre-

chender Flächenausdehnung die besten Chancen für große Lagerstätten.62 

Entstehen Fallen aufgrund von Ablagerungsprozessen (z. B. eine Sandschicht, die von 

Schiefer umgeben und eingeschlossen wird oder ein poröses Riffgestein, das von dichtem 

Kalkstein und Schiefer bedeckt wird), werden sie als stratigraphische Fallen bezeichnet.63 

Die Entstehung stratigraphischer Fallen erfolgt also durch die Ablagerung oder Abtra-

gung von Sedimenten und unterscheidet sich hierdurch von strukturellen Fallen, die - wie 

bereits beschrieben - durch tektonische Ereignisse entstehen.64   

Bei den meisten heute bekannten Lagerstätten handelt es sich um strukturelle Fallen, die 

mit geophysikalischen und geologischen Explorationstechniken im Vergleich zu strati-

graphischen Fallen leichter zu lokalisieren sind. Stratigraphische Fallen haben hingegen 

erst in der jüngeren Vergangenheit an Bedeutung gewonnen. Bisweilen ist auch eine 

Kombination von tektonischen Ereignissen und Ablagerungsgründen für die Bildung     

einer Falle verantwortlich.65 

                                                 
60 Vgl. Barker (1996), S. 34f und Selley (1997), S. 308f. 
61 Vgl. Selley (1997), S. 313. 
62 Vgl. BP (1989), S. 25. 
63 Vgl. Tissot und Welte (1984), S. 357. 
64 Vgl. Ebenda, S. 364. 
65 Vgl. Ebenda, S. 360. 
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Eine Übersicht über die üblichen Typen struktureller und stratigraphischer Fallen liefert 

Abbildung 2.5. 

(a) Strukturelle Fallen (b) Stratigraphische Fallen 

  
Abbildung 2.5: Typische strukturelle und stratigraphische Fallen 

Quelle: Van Dyke (1997), S. 17, 19. 

 

Hydrodynamische Fallen, die nur einen sehr geringen Anteil an den bekannten Lagerstät-

ten ausmachen, entstehen, wenn die abwärts gerichtete Bewegung des Wassers der        

aufwärts gerichteten Bewegung des Öls entgegenwirkt, so dass das Öl auch ohne das 

Vorliegen eines strukturellen oder stratigrafischen Verschlusses gefangen wird. Diese Art 

von Fallen kommt jedoch eher selten vor. Kombinierte Fallen wiederum entstehen durch 

eine Kombination von mindestens zwei der vorgestellten Entstehungsprozesse.66 

 

2.5 Klassifizierung von Ölvorkommen 

Das entstandene Erdöl, unabhängig davon ob es sich in einer wirtschaftlich ausbeutbaren 

Lagerstätte angesammelt hat oder nicht, stellt zunächst einmal ein Vorkommen dar und 

kann entsprechend klassifiziert werden. Aufgrund der vielen Millionen Jahre, die der    

Genese- und Wanderungsprozess erfordert, kann das vor Beginn der Ölförderung im    

Untergrund befindliche Erdöl als statische Größe betrachtet werden.  

                                                 
66 Vgl. Selley (1997), S. 314. 
































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































