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Zusammenfassung 

 

Mit  diesem Verbundvorhaben ArtemIS, gefördert durch das 7. Energieforschungsprogramms des 

Bundesministeriums für Wirtschaft und Energie, wurde das Geothermische Informationssystem, GeotIS, 

gezielt erweitert, aktualisiert und auf die Wärmewende hin ausgebaut. Hierzu wurden nicht nur die 

Datenbank aktualisiert sowie die Benutzerführung und das Web-Design stark verbessert, es wurden auch 

neue Funktionen entwickelt, die den Benutzer*innen einen leicht verständlichen und umfassenden 

Überblick über die geothermischen Nutzungsmöglichkeiten für jeden beliebigen Punkt auf der Karte 

generieren. Darüber hinaus wurde auch ein Simulationswerkzeug geschaffen, mit dem das 

geothermische Potenzial eines möglichen Standorts für eine geothermische Dublette abgeschätzt werden 

kann. GeotIS ist dadurch insgesamt einfacher und intuitiver zu bedienen und spricht so auch eine breitere 

Zielgruppe an. 

Im Rahmen des Projekts wurde auch eine beckenweite, prozessbasierte Bewertung der Kalkarenite der 

Reitbrook-Formation (Oberkreide) als potenzielles Reservoir für die mitteltiefe Geothermie im 

Norddeutschen Becken durchgeführt. Die Ergebnisse zeigen, dass die Reitbrooker Kalkarenite kein 

homogenes Reservoir bilden, sondern ein stark heterogenes System, dessen Eigenschaften durch 

sedimentäre Entwicklung, Salztektonik sowie postdepositionale Hebungs- und Erosionsprozesse geprägt 

sind. Ein bohrlochlogbasiertes Interpretationsschema ermöglicht trotz heterogener Datengrundlage eine 

robuste Identifikation und Korrelation der Formation und stellt damit ein geeignetes Werkzeug für 

zukünftige Explorationen dar. Die räumliche Verbreitung der Kalkarenite wird durch einen regressiven 

Faziesgradienten im späten Maastricht sowie durch salztektonisch kontrollierte Erosion bestimmt. 

Mächtige Reservoirintervalle konzentrieren sich in Rim-Synklinalen, während sie über strukturellen 

Hochlagen häufig ausdünnen oder fehlen. Der Obere Kalkarenit weist aufgrund seiner gröberen, 

korngetragenen Fazies höhere Porositäten auf als der Untere Kalkarenit. Permeabilitätsdaten belegen 

lokal hohe hydraulische Durchlässigkeit. 

Ein weiterer Arbeitsschwerpunkt stellt eine Studie zur Rekonstruktion eines Ablagerungsmilieus der 

rhätischen Unteren Exter-Formation in der Darß-Region (Nordostdeutschland) mittels eines daten- und 

modellgestützten Ansatzes dar. Mithilfe der prozessbasierten Simulationssoftware FLUMYÊ und 

Bohrlochdaten wurde ein realistisches 3D-Reservoirmodell eines distributiven Fluviatilsystems erstellt. 

Eine überarbeitete Faziesklassifizierung sowie die Aktualisierung bestehender Fazies- und 

Reservoirpotenzialkarten ermöglichten ein verbessertes Verständnis der Reservoirarchitektur und des 

geothermischen Potenzials. Die Ergebnisse zeigen zwei unterschiedliche Reservoirtypen: Eines 

bestehend aus isolierten Sandsteinkanälen mit mittlerer bis guter Konnektivität, die über Levee- und 

Crevasse-Splay-Ablagerungen verbunden sind. Ein weiteres bestehend aus einem nahezu 

kontinuierlichen Sandsteinkörper mit nur wenigen Reservoirbarrieren und einer sehr guten hydraulischen 

Konnektivität. 
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1 Einführung 

Mit dem Verbundvorhaben ĂArtemISñ wurde das Geothermische Informationssystem, GeotIS, gezielt 

auf die mitteltiefe Geothermie und Wärmewende hin ausgebaut. GeotIS ist nun durch eine 

Umstrukturierung und weitere Funktionen einfacher und intuitiver zu bedienen, und ist so nun auch für 

Laien leicht verständlich aufbereitet.  

Ziel des Projekts war es, die Wärmewende durch eine verbesserte Nutzung mitteltiefer geothermischer 

Ressourcen zu unterstützen. Drei zentrale Arbeitspakete trugen entscheidend zur Umsetzung bei: 

 

Im Rahmen des Projekts wurden Wärmewende-Steckbriefe entwickelt und in das geothermische 

Informationssystem GeotIS integriert, die auf dem PlayType-Konzept von Prof. Dr. Inga Moeck basieren 

(Arbeitspaket 1). Es handelt sich dabei um interaktiv generierte Inhalte, mit der Anwender*innen gezielt 

für die tiefe Geothermie relevante Informationen und Daten für einen frei wählbaren Punkt auf der Karte 

abrufen können. Die Wärmewende-Steckbriefe sind in GeotIS im āProfile Featureó angelegt und 

ermöglichen eine erste, gut verständliche Einschätzung der geothermischen Eignung eines Standortes. 

Die Bewertung erfolgt durch Parameter wie Reservoirtemperatur, Mächtigkeit und Durchlässigkeit. Eine 

erweiterte Einschätzung bietet eine einfache Dubletten-Simulation. Damit können auch nicht-

Expert*innen eine fundierte Ersteinschätzung zu geothermischen Nutzungsmöglichkeiten eines 

möglichen Projektstandorts erhalten. 

 

Vertieft wird dieser qualitative Ansatz in der Studie von Mantei et al. (2025) durch detaillierte 

numerische Simulationen (Arbeitspaket 3), die ein tieferes Verständnis der thermisch-hydraulischen 

Prozesse in geothermischen Mehrbohrlochsystemen liefern. Die Analyse konzentriert sich insbesondere 

auf mesozoische Sandsteinformationen im NDB und untersucht verschiedene Faktoren wie 

Bohrabstände, Reservoirqualität und Erschließungsstrategien. Ziel ist es, die nachhaltige Nutzbarkeit 

geothermischer Ressourcen verlässlich und quantifizierbar darzustellen ï auch im Vergleich zwischen 

Einzel- und Mehrfachbohrsystemen. 

 

Die Arbeitspakete ergänzen sich gegenseitig: Während die Steckbriefe den Einstieg in die geothermische 

Standortbewertung erleichtern, liefern die Simulationen die wissenschaftliche Tiefe zur fundierten 

Ressourcenabschätzung. Gemeinsam schaffen sie die Grundlage für eine effektive, wissenschaftlich 

gestützte Wärmewendeplanung. 
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2 Arbeitspaket 1: Entwicklung von Wärmewende-Steckbriefen  

nach Play Type Konzept 

Im Rahmen des Forschungsprojekts ArtemIS wurde das geothermische Informationssystem (GeotIS) 

technisch weiterentwickelt und durch weitere Untergrunddaten ergänzt. Ein wesentliches Ziel war es, 

die geologischen und geophysikalischen Daten verständlicher darzustellen, und neue Erkenntnisse über 

die geothermischen Potenziale zu gewinnen. Die Wärmewende-Steckbriefe wurden im ebenfalls neu 

entwickelten Profile-Feature integriert und bieten eine grobe Einschätzung des geothermischen 

Potenzials in mitteltiefen bis tiefen (>400m) Bereichen des Untergrundes. Kern des Systems ist die 

GeotIS-Datenbank, welche kontinuierlich aktualisiert und erweitert wird. Über Profile-Feature wird die 

Eignung eines ausgewählten Standorts auf der Karte für verschiedene geothermische Nutzungstypen 

durch eine Skala mit fünf Kategorien vereinfacht dargestellt. Für die Bewertung werden die 

Reservoirtemperatur, die Mächtigkeit des Reservoirs und dessen Durchlässigkeit herangezogen. Darüber 

hinaus bietet GeotIS Daten, die für eine dynamische Modellierung erforderlich sind. So ist eine 

Simulation einer beliebig platzierbaren geothermischen Dublette mittels der integrierten COMSOL®App 

in unter einer Stunde möglich.  Mit Hilfe dieses Simulators lassen sich Erkenntnisse über das System 

und der Menge der nutzbaren Energie gewinnen. 

2.1 Aufbau von Profile-Feature 

Die GeotIS-Benutzeroberfläche wurde um eine Schaltfläche (Icon) für die Profile-Feature-Funktion 

erweitert. Nach dessen Aktivieren und mit der Auswahl eines Ziels mit dem Mauszeiger zur Erkundung 

auf der Karte öffnet sich ein neues Fenster. Darin sind verschiedene Wärmewende-Steckbriefe mit 

lokalen und regionalen Daten übersichtlich neben- und untereinander angeordnet. Prominent in der 

oberen rechten Ecke zeigt ein Tiefenprofil den Verlauf der Untergrundtemperatur mit der Teufe sowie 

die Teufenlagen der geothermisch interessanten stratigraphischen Einheiten an dieser Lokation. (Abb. 

2.1). Für dieses Tiefenprofil werden 3D-Modelldaten aus der Datenbank für die Interpolation am Zielort 

verarbeitet. Über den GeotIS Cache werden diese 3D-Modelldaten zur Verkürzung der Reaktionszeiten 

des Systems zwischengespeichert, sie können daher meist sehr schnell abgerufen werden.   

Links neben dem Tiefenprofil werden die geothermisch relevanten stratigraphischen Intervalle mit 

Tiefenangaben als farbig gegliederte Tabelle angezeigt. Durch die Auswahl eines stratigraphischen 

Intervalls (entweder über einen Klick auf die Tabelle oder auf das Tiefenprofil) wird eine Liste 

geothermisch relevanter Information angezeigt, darunter:  

 

Á eine Einschätzung der Nutzungsmöglichkeiten (siehe auch Kapitel 2.2 ĂGeothermal Scoreñ),  

Á die Existenz bereits installierter geothermischer Anlagen in bis zu 10 km Entfernung, die diesen 

stratigraphischen Horizont nutzen 

Á bekannte Tiefbohrungen in bis zu 10 km Entfernung, die diesen stratigraphischen Horizont 

erreicht oder durchteuft haben 

Á eine Reihe von Parametern, die u.a. für die Abschätzung der geothermischen Leistung relevant 

sind. 
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Über einen Link gelangt man mit einem Mausklick auf einen weiteren Steckbrief zur geologischen 

Einordnung nach dem PlayType-Konzept. In der Regel werden diese Informationen durch eine 

schematische Darstellung eines beispielhaften Untergrundprofils ergänzt., 

Am linken Rand oben sind Schaltflächen angebracht, um den Seiteninhalt neu zu laden, um ein PDF der 

Seite zu erzeugen, um den Hilfe-Navigator aufzurufen oder um die Seite zu schließen. Darunter befindet 

sich der Zugang zum Dubletten Simulator. Noch weiter unten sind die Koordinaten des ausgewählten 

Orts im Gauß-Krüger-Koordinatensystem und in Längen- bzw. Breitengrad (WGS84) angegeben. Im 

untersten Abschnitt am rechten Rand ist eine kleine Übersichtskarte mit der Lage von bekannten 

Tiefbohrungen und Geothermie-Anlagen in wahlweise 10 oder 25 km Entfernung. 

Das PlayType-Konzept, das dem Profile-Feature zugrunde liegt, umfasst drei Ebenen vom großräumigen 

Verständnis eines geothermischen Systems bis zur konkreten Bohrlokation (Moeck et al. 2019): 

1. Geosystem-Fokus 

2. Play-Fokus 

3. Prospect-Fokus 

Der Geosystem Fokus betrachtet das gesamte geologische und thermische System einer Region. Es 

werden die grundlegenden Bedingungen, die Geothermie überhaupt ermöglichen, untersucht, so zum 

Beispiel die regionale geologische Entwicklung, die Tektonik, den durchschnittlichen geothermischen 

Gradienten und den Wärmetransport (konvektiv oder konduktiv). Das geologische System, bzw. die 

Region wird dabei einem Fündigkeitstyp (PlayType) zugeordnet. Der Oberrheingraben ist zum Beispiel 

ein Geosystem mit erhöhtem geothermischen Gradienten, aktiven Störungen und vielerorts konvektivem 

Wärmetransport, der dem F¿ndigkeitstyp āExtensionsgebietó entspricht.  

Der Play Fokus ¿bertrªgt ein aus der Erdºlgeologie stammendes Konzept auf die Geothermie. Ein Play 

ist ein Gebiet mit ähnlichen geologischen Eigenschaften, in dem nutzbare geothermische Ressourcen 

erwartet werden. Beim Play-Fokus geht es um wiederkehrende geologische Muster, die für die 

Tiefengeothermie vielversprechend sind. Ziel ist es, für einen möglichen Reservoirhorizont 

explorationswürdige Teilgebiete innerhalb eines Geosystems zu definieren. Der Malm-Karbonat-

Horizont (Oberjura) des nordalpinen Vorlandbeckens (süddeutsches Molassebecken) ist ein Beispiel für 

ein Play. 

Der Prospect Fokus richtet sich auf ein konkretes Explorationsziel ï also einen bestimmten Standort oder 

eine Struktur, die für eine Bohrung in Frage kommt. Hier wird geprüft, ob an einem bestimmten Ort 

tatsächlich ein wirtschaftlich nutzbares geothermisches Reservoir vorhanden ist: 

Á Ist die Temperatur hoch genug? 

Á Ist die Durchlässigkeit ausreichend? 

Á In welcher Tiefe befindet sich das Reservoir? 

Á Wie hoch ist die Salinität des Thermalwassers? 
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Abb. 2.1: Ausschnitt der GeotIS-Benutzeroberfläche des Fensters, das sich nach der Auswahl des Erkundungsziels 

auf der Karte, öffnet. 

Das Hauptaugenmerk beim Prospect-Fokus liegt auf der Definition konkreter Bohrziele für die 

Produktions- und Injektionsbohrung und die Bewertung des Explorationsrisikos vor der ersten 

Tiefbohrung. 
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Abb.2.2: Ausschnitt der GeotIS-Benutzeroberfläche, hier Geosystem-Fokus mit dem Beispiel süddeutsches 

Molassebecken. 
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Abb.2.3: PayType-Übersichtskarte mit den Geosystemen in Deutschland und Oberösterreich  

 

Die drei Ebenen des PlayType-Konzepts bauen hierarchisch aufeinander auf. Beim Geosystem-Fokus 

stehen die Potenzialregionen und das Verständnis des Gesamtsystems im Vordergrund. Beim Play-Fokus 

geht es darum, Reservoire und Teilgebiete zu identifizieren. Beim Prospect-Fokus erfolgt schließlich die 

Bewertung eines konkreten Standorts und Reservoirs. Der Bewertungsgrad nimmt von Geosystem-

Fokus über Play-Fokus bis hin zum Prospect-Fokus zu. Erkenntnisse aus dem Play-Fokus bzw. Prospekt-

Fokus fließen in die vorherige Ebene zurück und erhöhen damit ihren jeweiligen Bewertungsgrad. Für 

die Umsetzung des Konzepts wurde zunächst die von Moeck et al. (2019) veröffentliche PlayType-Karte 

Deutschlands in ein GIS übertragen, vektorisiert und Lücken geschlossen (s. Abb. 2.3). In GeotIS sind 

21 Regionen von Bedeutung. Durch die lückenlose Abdeckung kann zu jeder Abfrage vom System die 

passende Region ausgewählt und die dazugehörigen Informationen in das Profil-Feature eingefügt 

werden. Zu beachten ist jedoch, dass die PlayType-Grenzen nicht metergenau zu bestimmen sind, da 

sich häufig benachbarte PlayTypes am Rand überlagern. Neben der überarbeiteten PlayType-Karte 

werden auch 3D-Modelle und weitere Karten, wie z. B. die Reservoirbewertungskarten aus den Projekten 

ĂSandsteinfaziesñ und ĂGeoPoNDDñ in der Datenabfrage verwendet. Dadurch wird eine dynamische 
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Visualisierung der relevanten Daten und Informationen für die tiefe und mitteltiefe Geothermie in 

Deutschland und Oberösterreich in GeotIS realisiert. 

2.2 Geothermal-Score 

Der Geothermal-Score ist ein Bewertungssystem, das helfen soll, die Möglichkeiten der lokalen, 

geothermischen Nutzung des Untergrunds auf einen Blick einzuschätzen. Dabei werden ausschließlich 

Nutzungsmöglichkeiten hydrothermaler Systeme berücksichtigt. Der Geothermal-Score dient als 

einfache Orientierungshilfe und ermöglicht einen schnellen Vergleich in Bezug auf die 

Nutzungsmöglichkeiten des Untergrundes. 

 

Der Geothermal-Score besteht aus einer fünfteiligen Skala, die von 1 (rot) bis 5 (grün) reicht:  

 

1 (rot):  nicht geeignet (Voraussetzungen werden nicht erfüllt)  

 

2 (orange):  schlecht geeignet  

 

3 (gelb):  einigermaßen geeignet  

 

4 (hell grün):  gut geeignet  

 

5 (grün):  sehr gut geeignet  

 

 

2.2.1 Wie wird der Geothermal-Score berechnet? 

Der Geothermal-Score basiert auf einem Punktesystem, das die wichtigsten Faktoren zur Bewertung der 

Eignung des Untergrunds an einem ausgewählten Ort für verschiedene Nutzungsformen berücksichtigt. 

Dazu gehören: 

Á Reservoirtemperatur 

Á Mächtigkeit des Speichergesteins 

Á Durchlässigkeit des Speichergesteins 

Zudem werden fünf Kategorien der Nutzungsform im Geothermal-Score unterschieden. Tabelle 1 listet 

diese Nutzungsformen zusammen mit ihren Mindestanforderungen für eine erfolgreiche Umsetzung auf.  

Schritt 1: Prüfung der Datenlage 

Im ersten Schritt der Berechnung wird überprüft, ob die Daten zu den drei Bewertungsfaktoren für die 

Berechnung an dem ausgewählten Standort verfügbar sind. Falls für die gewählte stratigraphische 

Einheit an diesem Ort keine Daten vorliegen hat, wird die Klassifikationsgrafik in Grautönen angezeigt. 

Schritt 2: Prüfung der Voraussetzungen 

Der zweite Schritt der Berechnung des Geothermal-Score besteht in der Überprüfung der Erfüllung der 

Mindestanforderungen (siehe Tabelle 2.1). Diese Zwischenergebnisse werden in Schritt 4 verwendet. 

Doch zunächst erfolgt Schritt 3. 

Schritt 3: Berechnung einer fiktiven Leistungszahl 
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In diesem Schritt wird aus Temperaturspreizung (Differenz aus Reservoir- und Re-Injektionstemperatur 

und der prognostizierten Fließrate eine fiktive Leistungszahl berechnet. Die verwendeten Re-

Injektionstemperaturen unterscheiden sich je nach Nutzungsform (siehe Tabelle 2.1). In der Praxis fallen 

Re-Injektionstemperaturen selbst für die gleiche Nutzungsform je nach Wärmeabnehmer sehr 

unterschiedlich aus. Auch durch den Einsatz von Wärmepumpen in den Heizzentralen kann die Re-

Injektionstemperatur weiter gesenkt werden. Der Geothermal-Score kann daher nur eine grobe 

Orientierung geben. Für die Nutzungsform Thermalbad stellt die Re-Injektionstemperatur nur eine 

rechnerische Größe dar, da in aller Regel das verbrauchte Thermalwasser nicht re-injiziert wird. Die 

verwendeten 10°C beziehen sich auf die geschätzte Leitungswassertemperatur als Vergleichswert.  

Bei der Berechnung der Eignung für die Stromproduktion wird zusätzlich berücksichtigt, dass die 

Temperatur hier einen etwas höheren Stellenwert als die Fließrate hat, da die Effizienz der 

Energiewandlung bei höherer Temperatur größer ist.  

Für die Prognose der Fließrate wurden Transmissivitätskarten erstellt und im Rasterformat in der GeotIS-

Datenbank abgelegt. Mithilfe der Thiem-Gleichung für stationäre radiale Strömung und vorgegebener 

maximaler Absenkung des Grundwasserspiegels beim Pumpvorgang (z. B. 800 m) kann die Förderrate 

abgeschätzt werden: 

ή  
ς“ϽὝϽЎί

ÌÎ
Ὑ
ὶ

 

q = Förderrate des Brunnens [m³/s] 

T = Transmissivität [m²/s] 

R = Absenkungsreichweite [m] 

r = Bohrlochradius [m] 

 

Die Absenkungsreichweite lässt sich nach dem Sichardt-Verfahren abschätzen: 

 

Ὑ  σπππ ϽЎί
Ὕ

Ὄ
 

H = Mächtigkeit des Reservoirs [m] 

Sollten keine Transmissivitätswerte (T) verfügbar sein, können statt der Transmissivitätswerte Fließraten 

(q) aus Geothermie-Anlagen im Umkreis von 10 km für die Berechnung herangezogen werden, wenn 

diese aus dem gleichen Horizont fördern.  

Schritt 4: Umwandlung in eine Klassifikation 

In Schritt 4 wird die fiktive Leistungszahl einem Wert von 1 bis 5 der Klassifikation zugeordnet. Ein 

Geothermal-Score von 3 bedeutet, dass gegenüber einem Standort, der nur die Mindestanforderungen 
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erfüllt, mindestens dreimal mehr Leistung zu erwarten ist. Bei einem Geothermal-Score von 4 ist schon 

mit mindestens dem 4,5-fachen an Leistung zu rechnen und bei einem Geothermal-Score von 5 ist es das 

6-fache an Leistung oder mehr.    

Festlegung der Mindestanforderungen für eine erfolgreiche Umsetzung 

Die Schwellenwerte, die in Tabelle 2.1 aufgelistet sind, orientieren sich am Lindal-Diagramm, beziehen 

sich jedoch auf hydrothermale Systeme in Deutschland. Einschränkend ist zur Einteilung der Kategorien 

und Festlegung der Schwellen zu nennen, dass die Effizienz stark von der verwendeten Anlagentechnik 

beeinflusst wird und die Prognose der Reservoirfündigkeit einen hohen Unsicherheitsgrad darstellt. 

Datenbasis zur Berechnung des Geothermal-Score 

Die wichtigste Grundlage für die Abfrage bilden das 3D-Temperaturmodell und die geologischen 3D-

Modelle der geothermischen Horizonte die bereits zu Beginn des Projekts in GeotIS vorhanden waren, 

aber innerhalb der Projektlaufzeit aktualisiert und erweitert wurden. Damit können Tiefenlage und 

Temperatur von möglichen Zielhorizonten abgeschätzt werden. 

Das 3D-Temperaturmodell in GeotIS wurde 2022 aktualisiert. Das neue Temperaturmodell basiert auf 

einem verbesserten Berechnungsverfahren. Statt qualitativ schlechtere Temperaturmessungen nur bei 

geringer Datendichte zu verwenden, fließen sie jetzt auch bei höhere Datendichte ein, allerdings 

entsprechend ihrer Güte mit geringerer Gewichtung. Die Interpolation in die Tiefe wurde ebenfalls 

verbessert. Diese Verbesserungen wurden durch Verwendung der Geostatistik-Software ISATIS.NEO® 

möglich. Außerdem wurden Oberrheingraben, Norddeutschland und Südostdeutschland getrennt 

geostatistisch modelliert, um die Prognoseunsicherheit (Kriging-Standardabweichung) besser als zuvor 

bestimmen zu können. 

Bei den geologischen Modellen wurden Flächenfehler (z. B. Überschneidungen) korrigiert. Im 

Nordosten wurde der Toarc als weiterer Zielhorizont eingefügt und im Norden wurde das geologische 

3D-Modell von Schleswig-Holstein durch ein neues 3D-Modell ersetzt. Dabei wurden auch an den 

Modellrändern Unstimmigkeiten eliminiert. 

 

Besonders relevant für das Norddeutsche Becken sind die Karten aus den Verbundprojekten 

Sandsteinfazies und GeoPoNDD (siehe Franz et al. (2015), Sauter et al., (2018)).  Aus diesen Karten 

konnten unter Berücksichtigung von punktuell vorhandenen Daten der Gebirgsdurchlässigkeit (Kuder 

2012) Transmissivitätskarten für eine begrenzte Anzahl geothermisch relevanter stratigraphischen 

Einheiten des Norddeutschen Beckens erstellt werden.  

Für den Malm des Süddeutschen Molassebeckens wurde eine Transmissivitätskarte erstellt, die im 

Wesentlichen auf hydraulischen Testdaten des LIAG basiert. Die Mächtigkeit des Malm-Karbonat-

Horizonts wird in der Literatur meist im Bereich 400 ï 600 m angegeben, wobei in regionalen 

Strömungsmodellen für das Reservoir eine pauschale Mächtigkeit von 200 m (Verkarstungstiefe) 

angenommen wird (Fritzer et al. 2019). Von daher wird davon ausgegangen, dass die 

Mindestmächtigkeit für alle Nutzungsformen beim Malm in Süddeutschland erfüllt sind. 
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Tab. 2.1: Mindestanforderungen für die geothermische Standortbewertung. 

Nutzungsform Reservoir-

Temperatur 

[°C] 

Reservoir-

Mächtigkeit 

[m] 

Transmissivität  

 [m²/s]) 

Injektions-

temperatur 

 [°C] 

Absenkung 

[m] 

Förder-

rate 

[l/s] 

Thermalbad Ó20 Ó1 Ó0.1Ŀ10-5 10 120 >0.1 

Gewächshaus Ó30 Ó10 Ó1Ŀ10-5 25 600 >25 

Fernwärme Ó40 Ó20 Ó3Ŀ10-5 30 800 >15 

Lebensmittel-

verarbeitung 
Ó50 Ó10 Ó1Ŀ10-5 40 600 >5 

Stromproduktion Ó100 Ó20 Ó6Ŀ10-5 40 800 >30 
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3 Arbeitspaket 2: Beckenweite Bewertung der Reitbrook-

Kalkarenite als mitteltiefes geothermisches Reservoir im 

Norddeutschen Becken 

3.1 Zielsetzung und Einordnung des Arbeitspakets 

Die geothermische Exploration im Norddeutschen Becken war bislang überwiegend auf tiefe 

mesozoische Sandsteinreservoire fokussiert, die in Bezug auf die tiefen Geothermie untersucht wurden 

(Katzung et al. 1992; Feldrappe et al. 2008; Wolfgramm et al. 2011, 2014, 2019; Kuder et al. 2014; Franz 
et al. 2018a, b; Franke 2023). Potenzielle Reservoirhorizonte der Oberkreide sowie des Tertiärs wurden 

dagegen bisher nicht gezielt und nicht systematisch im Hinblick auf eine Nutzung für die mitteltiefe 

Geothermie untersucht, obwohl sie beckenweit verbreitet sind und in geeigneten Tiefenlagen auftreten 

(Kinzel 2021, 2022, 2023; Abb. 3.1). Ziel dieses Arbeitspakets ist die beckenweite geologische 

Charakterisierung der Reitbrooker Kalkarenite des Maastrichts als potenzielles Reservoir für die 

mitteltiefe hydrothermale Geothermie. 

 

Abb. 3.1: Generalisierte stratigraphische Säule für Niedersachsen (Norddeutsches Becken) mit vereinfachten 

Lithologien mit dem relativen Ton- zu Sandanteil (linke Spur). Rote Sterne kennzeichnen vier 

vorgeschlagene und bislang unzureichend untersuchte potenzielle geothermische Reservoirs in mittlerer 

Tiefe. Verändert nach Kinzel (2021) 
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Die Kalkarenite der Reitbrooker Schichten/Formation wurden bislang nur in wenigen Arbeiten behandelt 

(Behrmann 1949; Fahrion 1984). Und das obwohl sie über Jahrzehnte als Erdöl- und Erdgasreservoir 

(Behrmann 1949; Schmitz and Berchem 1989; Schmitz 1991) sowie als Injektionshorizont für die 

Verpressung von Lagerstätten- und Kondensatwässern genutzt wurden (NLfB - 1997, 1998). Es erfolgte 

bislang keine systematische Übertragung dieser Erfahrungen auf Fragestellungen der geothermischen 

Nutzung. Insbesondere fehlen beckenweite Untersuchungen, die die räumliche Heterogenität dieses 

Reservoirs sowie ihre geologische Steuerung berücksichtigen. Ein zentrales Ziel des Arbeitspakets ist 

die Charakterisierung der Reitbrooker Kalkarenite nach dem Play-Type-Konzept (Moeck 2014), um ihr 

geothermisches Nutzungspotenzial beckenweit zu erfassen. Dazu sollen Bestandsdaten der Öl- und Gas-

industrie neu ausgewertet werden. Die Ergebnisse dienen der strukturierten Ableitung von Aussagen zur 

Reservoirqualität und zur Identifikation potenziell günstiger Bereiche für die geothermische Nutzung. 

Der methodische Ansatz ist bewusst prozessbasiert und geologisch orientiert. Die Reitbrooker 

Kalkarenite werden nicht isoliert als statischer Reservoirkörper betrachtet, sondern als Ergebnis eines 

komplexen Zusammenspiels aus depositionellen und postdepositionellen Prozessen, darunter 

spätmaastrichtische Regression, salztektonisch gesteuerte Subsidenz, postkretazische Hebung sowie 

erosive Überprägung. Ziel ist es, diejenigen geologischen Prozesse zu identifizieren, die Ausbildung, 

Erhalt und heutige Reservoirqualität der Kalkarenite kontrollieren, um daraus belastbare Vorhersagen 

zur räumlichen Variabilität von Reservoirparametern abzuleiten. Darauf aufbauend sollen Wärmemenge 

(Heat in Place, HIP), Speichervolumen sowie die Transmissivität des Reservoirs mittels einer Monte-

Carlo-Simulation quantifiziert werden, um das geothermische Potenzial unter expliziter 

Berücksichtigung der bestehenden Unsicherheiten zu erfassen, potenziell günstige Standorte zu 

identifizieren und darauf aufbauend geeignete Erschließungs- und Entwicklungsstrategien abzuleiten. 

Die Ergebnisse des Arbeitspakets werden in kartographischer Form aufbereitet und in das 

Geoinformationssystem GeotIS (Agemar et al. 2014) integriert sowie zudem über Publikationen in 

Fachzeitschriften relevanten Interessengruppen zugänglich gemacht. Dadurch stehen beckenweite 

Karten zu Reservoirgeometrie, petrophysikalischen Eigenschaften, Transmissivität und Wärmemenge 

(Heat in Place) für das potenzielle Reservoir zur Verfügung. Die Bereitstellung dieser Informationen in 

GeotIS unterstützt gezielt die Wärmewende, indem sie eine fundierte Datengrundlage für die 

Identifikation geeigneter Standorte und die Reduktion geologischer Explorationsrisiken bei zukünftigen 

Geothermieprojekten schafft. Insgesamt zielt dieses Arbeitspaket darauf ab, die Reitbrooker Kalkarenite 

als potenzielles mitteltiefes geothermisches Reservoir erstmals systematisch, beckenweit und aus 

geologischer Prozesssicht zu erfassen und ihr Potenzial als Reservoir der mitteltiefen Geothermie 

realistisch und belastbar zu bewerten. 

3.2 Nutzung der Reitbrooker Kalkarenite in der Erdöl- und Erdgasindustrie 

Die Kalkarenite der Reitbrooker Schichten sind im Norddeutschen Becken vor allem aus dem Raum 

HamburgïReitbrook bekannt, wo sie ein Erdöl- und Erdgasreservoir bilden. Die Lagerstätte ist an eine 

domale Struktur gebunden, die durch salztektonische Aufwölbung entstanden ist. Die salztektonische 

Deformation führte zu einer ausgeprägten Klüftung und Störungsdurchsetzung der Kalkarenite. Infolge 

dessen ist die hydraulische Durchlässigkeit lokal erhöht, was die Ausbildung eines nutzbaren Erdöl- und 

Erdgasreservoirs ermöglicht hat (Behrmann 1949; Schmitz and Berchem 1989; Schmitz 1991). 

Zusätzlich wurden die Reitbrooker Schichten seit den 1980er-Jahren in zentralen Teilen Niedersachsens 
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als Injektionshorizont für die Verpressung von Lagerstätten- und Kondensatwässern aus der Erdöl- und 

Erdgasförderung genutzt (NLfB - 1997, 1998). Diese Nutzung setzt eine ausreichende Injektivität sowie 

eine gute hydraulische Konnektivität voraus und liefert damit einen praxisnahen Hinweis auf die 

hydraulische Leistungsfähigkeit der Kalkarenite unter technischen Betriebsbedingungen. Damit weisen 

die Reitbrooker Schichten grundsätzlich günstige Voraussetzungen für eine hydrothermale 

geothermische Nutzung auf, insbesondere im Hinblick auf Durchlässigkeit und potenzielle Förderraten. 

3.3 Geologischer Rahmen 

Das Untersuchungsgebiet befindet sich im westlichen Teil des Norddeutsches Becken, einem 

großräumigen intrakontinentalen Sedimentbecken mit einer mehrere Kilometer mächtigen permischï

känozoischen Sedimentfüllung. Die Entwicklung des Beckens begann im Perm und setzte sich über das 

gesamte Mesozoikum bis in das Känozoikum fort. Die Sedimentabfolge umfasst überwiegend klastische 

und karbonatische Gesteine, die unter wechselnden marinen und kontinentalen Ablagerungsbedingungen 

gebildet wurden (Ziegler 1990; Bachmann et al. 2008; Scheck-Wenderoth et al. 2008). 

 

 

Abb. 3.2:  Paläogeographische Situation Mitteleuropas während des Zeitraums CenomaniumïDanium. 

Verändert nach Ziegler (1990). 

Während der Oberkreide war das Norddeutsche Becken Teil eines ausgedehnten epikontinentalen 

Schelfmeeres (Abb. 3.2). In diesem Ablagerungsraum dominierten großräumig feinkörnige 
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karbonatische Sedimente der Schreibkreide (Voigt et al. 2008; Vejbæk et al. 2010). Diese wurden unter 

ruhigen offenen Meeresbedingungen abgelagert. Lokal kam es jedoch insbesondere im späten 

Maastrichtium im Zuge einer regressiven Entwicklung zu einer verstärkten Umlagerung und 

Anreicherung bioklastischen Materials. In diesen hochenergetischen Faziesbereichen wurden 

Kalkarenite gebildet. Diese heben sich deutlich von der darunter anstehenden Schreibkreide ab 

(Behrmann 1949; Fahrion 1984; Niebuhr 2006, 2007). 

3.4 Datengrundlage und Methodik 

3.4.1 Datengrundlage und Bohrlochdaten 

Die Datengrundlage dieses Arbeitspakets basiert auf Bohrlochdaten aus der Erdöl- und 

Erdgasexploration im westlichen Teil des Norddeutsches Becken. Sämtliche verwendeten 

Bohrungsinformationen stammen aus der Kohlenwasserstoff Datenbank-Datenbank (KW-FIS) des 

Landesamtes für Bergbau, Energie und Geologie Niedersachsen (LBEG). Die Datenbank umfasst 

geophysikalische Bohrlochmessungen sowie zugehörige geologische Bohrberichte aus mehr als einem 

Jahrhundert Explorationstätigkeit. 

Insgesamt wurden über 700 Bohrungen, die in den letzten 100 Jahren abgeteuft wurden (Abb. ), 

systematisch gesichtet und geprüft. Die beckenweite Auskartierung der Verbreitung der Reitbrooker 

Kalkarenite erfolgte auf Basis der Bohrlochinterpretationen, indem die Kalkarenite in jeder geeigneten 

Bohrung stratigraphisch abgegrenzt sowie ihre Tiefenlage und Mächtigkeit erfasst wurden. Logdaten 

und Bohrberichte wurden stets gemeinsam interpretiert, da erst ihre Kombination eine belastbare 

stratigraphische Einordnung erlaubt. 
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Abb. 3.3: Der Datensatz dieser Studie umfasst insgesamt 712 Bohrungen, darunter eine Bohrung mit 

unbekanntem Fertigstellungsjahr, und basiert auf Daten aus der KW-FIS-Datenbank (LBEG). Das 

Histogramm zeigt die zeitliche Verteilung der Bohrungsabschlüsse im Zeitraum 1900 bis 2020 mit 

ausgeprägten Aktivitätsspitzen in den späten 1950erïfrühen 1960er Jahren sowie in den späten 1970erï

frühen 1980er Jahren. 

3.4.2 Interpretation der Bohrlochlogs 

Die stratigraphische Interpretation der Oberkreide und die Abgrenzung bzw. Unterteilung der Reitbrook 

Kalkarenite erfolgte nach dem in der Erdöl- und Erdgasindustrie weit verbreiteten Prinzip der Peak-

Korrelation, bei dem charakteristische Log-Ausschläge einem standardisierten stratigraphischen Profil 

zugeordnet werden. Für die Oberkreide Norddeutschlands ist dieses Verfahren bei der Öl- und 

Gasindustrie mittels eines Standardprofils etabliert (Rödiger 1953, 1962; Baldschuhn et al. 1977; 

Niebuhr 2006, 2007). 

In dieser Studie wurde dieses klassische SP-Peak-Schema als Referenzrahmen verwendet und 

methodisch auf Gamma-Ray-Logs übertragen, um auch Bohrungen ohne SP-Messungen konsistent 

interpretieren zu können. Die Zuordnung der Peaks erfolgte anhand ihrer relativen Lage innerhalb der 

Oberkreide, ihrer charakteristischen Form sowie durch den Vergleich mit gut dokumentierten 

Referenzbohrungen (Baldschuhn et al. 1977; Niebuhr 2006). Weitere geophysikalische 

Bohrlochmessungen wie Sonic-, Dichte- und Neutronenlogs dienten ausschließlich der lithologischen 

Plausibilisierung und der Ableitung petrophysikalischer Parameter. Die hier vorgenommene 

Interpretation und Abgrenzung der Reitbrooker Kalkarenite ist weitgehend konsistent mit der aktuellen 

Stratigraphie der Reitbrook-Formation (Niebuhr 2006), weicht jedoch in einzelnen Details ab. In dieser 

Arbeit wird eine neue Nomenklatur eingeführt, da nicht die Etablierung einer neuen Stratigraphie, 
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sondern die rein logbasierte Identifikation und Bewertung potenzieller Reservoirintervalle im 

Vordergrund steht (Abb. ). 

 

 

Abb. 3.4: Vergleich unterschiedlicher Nomenklaturen und der in dieser Studie verwendeten lithostratigraphischen 

Terminologie (eigene Darstellung, Erb et al., in preparation). 

3.4.3 Logbasierte Porositätsberechnung und statistische Auswertung 

Zur petrophysikalischen Charakterisierung wurden Porositäten aus Sonic- und Dichte-Logs berechnet. 

Insgesamt standen Sonic-Logs aus 86 Bohrungen sowie Dichte-Logs aus 14 Bohrungen zur Verfügung. 

Die Berechnung der Sonic-Porosität erfolgte nach der Wyllie-Time-Average-Beziehung (Wyllie et al. 

1958), die Dichte-Porosität nach etablierten Standardbeziehungen (Asquith et al. 2004; Schön 2015). Die 

berechneten Porositätslogs wurden einer statistischen Auswertung unterzogen. Hierzu wurden die 

Logdaten vereinheitlicht, qualitätsgeprüft und statistisch ausgewertet. Analysiert wurden 

Porositätsverteilungen, Porositäts-Tiefen-Beziehungen sowie die Streuung innerhalb und zwischen 

einzelnen Bohrungen. Die daraus abgeleiteten statistischen Kenngrößen und Trends bilden eine zentrale 

Grundlage für die probabilistische Bewertung des potenziellen Reservoirs. 

3.4.4 Probabilistischer Ansatz 

Die auf Bohrloch- und geophysikalische Bohrlochmessungen basierenden geologischen und 

petrophysikalischen Parameter wurden in einem probabilistischen Rahmen zusammengeführt, um die 

Unsicherheiten bei der Bewertung der Reitbrooker Kalkarenite explizit abzubilden. Mächtigkeit, 

Tiefenlage, Porosität, Permeabilität und Temperatur wurden als stochastische Variablen behandelt und 
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mittels Monte-Carlo-Simulationen kombiniert. Ziel ist die Quantifizierung plausibler Wertebereiche 

anstelle rein deterministischer Einzelwerte für einen bislang nur begrenzt untersuchtes Reservoir. 

Die Mächtigkeit der Reitbrooker Kalkarenite wurde beckenweit aus bohrlochbasierten 

Mächtigkeitsdaten mittels Universelles Kriging interpoliert. Dieses Verfahren erlaubt die 

Berücksichtigung großräumlicher Trends bei gleichzeitiger statistischer Erfassung kleinräumiger 

Variabilität. Die aus dem Kriging resultierende lokal variable Varianz wurde als Maß für die 

Unsicherheit der Mächtigkeitsabschätzung direkt in die Monte-Carlo-Simulation übernommen. 

Unsicherheiten ergeben sich insbesondere in Bereichen geringer Bohrdichte und in salztektonisch 

komplexen Zonen. 

Die Top-Tiefenlage des Reservoirs basiert auf dem TUNB-NI Strukturmodell, wobei die Oberkante des 

Reservoirs durch die Basis Tertiär (=Top Oberkreide) repräsentiert wird (LBEG 2022).  

Die Porosität wurde als tiefenabhängiger Parameter modelliert. Grundlage bildet ein aus Sonic-Logs 

abgeleiteter Porositäts-Tiefentrend (lineare Regression). Die statistische Analyse ergab, dass etwa 50 % 

der Porositätsvarianz der geophysikalischen Logs durch diesen Tiefentrend erklärt werden können, 

während die Streuung um den Trend als stochastische Residualkomponente berücksichtigt wurde. Damit 

werden laterale Faziesunterschiede, kleinräumige Heterogenität sowie Mess- und Modellunsicherheiten 

der Logauswertung probabilistisch abgebildet. 

Die Permeabilität wurde probabilistisch aus dem empirisch bestimmten Porositäts-Permeabilitäts-

Zusammenhang abgeleitet, der auf wenigen vorhanden-Plugmessungen an Kernen stammt (siehe 3.4.5). 

Die große Streuung der Plugdaten wurde über einen Residualterm in logarithmischem Raum in die 

Simulation übertragen, um die erhebliche Unsicherheit der hydraulischen Eigenschaften realistisch zu 

repräsentieren. 

Die Temperaturverteilung wurde aus dem regionalen Temperaturmodell von Agemar et al. (2012) 

abgeleitet. Die dort angegebenen mittleren Temperaturen und Standardabweichungen wurden als 

räumlich variierende Unsicherheiten in die Monte-Carlo-Ziehungen integriert. 

Die probabilistische Modellierung wurde in Python umgesetzt. Für jede Rasterzelle wurde der vertikale 

Reservoirbereich zwischen Ober- und Unterkante des potenziellen Reservoirs in 1-m-Schichten 

diskretisiert und in 500 Realisationen stochastisch berechnet. In jeder Realisation wurden Mächtigkeit, 

Porosität, Permeabilität und Temperatur gemäß den oben beschriebenen Trendmodellen und 

Unsicherheiten gezogen und anschließend zu integralen Zielgrößen aggregiert. Auf dieser Basis wurden 

drei zentrale Reservoirkennwerte ermittelt: 

Á Porenvolumen als vertikal integrierte effektive Porosität multipliziert mit Zellfläche, 

Á Transmissivität als vertikale Integration der Permeabilität über die Reservoirmächtigkeit (Bear 

1972; Grant and Bixley 2011), 

Á HIP als temperaturabhängiger Wärmeinhalt des Gesteins-Fluid-Systems, berechnet nach 

etablierten geothermalen Bewertungsansätzen (Nathenson 1975; Muffler and Cataldi 1978; 

Williams 2014; Garg and Combs 2015; Limberger et al. 2018) 

Aus den Monte-Carlo-Ergebnissen wurden anschließend die Perzentile (z. B. P10, P50, P90) extrahiert, 

um Erwartungswerte und Unsicherheitsbereiche beckenweit zu kartieren. Die Karten wurden in ein GIS 

überführt, sodass potenzielle geothermische Zielbereiche auf Grundlage probabilistischer Kennwerte 
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vergleichbar ausgewiesen werden können. Die Monte-Carlo-Simulationen und die gesamte statistische 

Auswertung wurden vollständig in Python durchgeführt. 

Für den Standort Visselhövede wurde ergänzend die thermische Leistung einer geothermischen Dublette 

mithilfe des Doublet-Simulators (TNO 2014) für verschiedene Betriebsszenarien berechnet. Die hierfür 

verwendeten Eingangsparameter basieren auf den in dieser Studie ermittelten Kennwerte und wurden 

entsprechend in das Modell überführt. Methodik und Modellansatz des Doublet-Simulators sind in Erb 

et al. (2025) beschrieben. 

3.4.5 Kernmaterial und kernbasierte petrographische Analyse  

Die KW-FIS-Datenbank wurde gezielt nach Kernmaterial aus dem Intervall der Reitbrooker Kalkarenite 

durchsucht. Dabei konnten mehrere Kerne identifiziert werden. Drei dieser Kerne wurde im Rahmen 

einer Kernbefahrung bei ExxonMobil detailliert untersucht. 

Während der Kernbefahrung erfolgte eine geologische Beschreibung des Kernmaterials einschließlich 

Lithologie, Textur, Zementationsgrad, Porenraumausbildung sowie sichtbarer Klüftungs- und 

Bruchstrukturen (Ravidà et al. 2025). Ergänzend wurden repräsentative Proben entnommen, aus denen 

Dünnschliffe hergestellt werden. Die geplanten Dünnschliffuntersuchungen dienen der detaillierten 

petrographischen Analyse von Mikrofazies, Porenraumtypen sowie diagenetischen Prozessen wie 

Kompaktion, Zementation, Drucklösung und sekundärer Porenbildung. Die Ergebnisse werden genutzt, 

um die depositionalen und postdepositionalen Prozesse, welche die Reservoirqualität der Kalkarenite 

beeinflussen, besser zu verstehen und die Interpretation der petrophysikalischen Parameter weiter zu 

fundieren. 

3.4.6 Seismische Daten und Interpretation 

Im südlichen Bereich des Untersuchungsgebietes wurde ein 3D-seismischer Datensatz ausgewertet, um 

die räumliche Verbreitung und Geometrie des potenziellen Reservoirs der Reitbrooker Kalkarenite 

flächenhaft zu erfassen und die bohrlochbasierte Interpretation zu ergänzen. Die seismische Auswertung 

diente sowohl der Auskartierung des Reservoirs als auch der detaillierten Untersuchung salztektonischer 

Prozesse, die die Lagerung und strukturelle Ausbildung des potenziellen Reservoirs maßgeblich 

beeinflussen. Die seismische Interpretation wurde mit der Software OpendTect (dGB Earth Sciences 

2025) durchgeführt 
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Vor der Interpretation wurde der seismische Datensatz einer gezielten Signalaufbereitung unterzogen. 

Dabei kamen verschiedene Filterverfahren zum Einsatz, um hochfrequenten Rauschanteil zu reduzieren 

und die laterale Kontinuität der Reflexionen zu verbessern (Abb. 3.4). Diese Schritte zielten auf eine 

optimierte Abbildung der Reflexionsmuster und der strukturellen Elemente im Umfeld salztektonischer 

Strukturen ab. 

 

Abb. 3.3: Ausschnitt der seismischen Inline IL 5000 mit Darstellung von (1) pre-stack-tiefenmigrierten Daten 

(PSDM), (2) dip-gesteuertem Medianfilter (DSMF), (3) dip-gesteuertem Diffusionsfilter (DSDF), (4) 

Similarity - Attribut, (5) Fault Enhancement Filtert (FEF) mit Thinned Fault Likelihood (TFL) (6) CNN-

basierter Salzsegmentierung. Die Verarbeitung und Visualisierung erfolgten in OpendTect (dGB Earth 

Sciences 2025). Die TFL bedarf weiterhin einer manuellen Nachbearbeitung, und die 

Salzsegmentierung stellt einen ersten Ansatz dar: Größere Salzstrukturen werden erkannt, jedoch sind 

einige Bereiche fehlklassifiziert. Insgesamt zeigt der Ansatz ein vielversprechendes 

Verbesserungspotenzial für schnelle Detektierung und Modellierung von Salzkörpern. (Erb et al., in 

preparation) 

Das potenzielle Reservoir wurde in der Seismik durch das Picken von Top- und Bottom-Horizonten 

auskartiert. Zu Identifikation und Interpretation der Horizonte wurden in OpendTect (dGB Earth 

Sciences 2025) eine Vielzahl an interpretierten Bohrungen geladen. Die Modellierung der Horizonte 

erfolgte mithilfe einer Inversion-Plus-Methode, bei der seismische Impedanzkontraste genutzt werden, 

um die Nachverfolgung stratigraphischer Grenzflächen innerhalb des Reservoirs zu unterstützen. Die 

Horizonte wurden manuell und halbautomatisch interpretiert und anschließend flächenhaft ausgewertet. 

Zur detaillierten Analyse der strukturellen Deformation wurden Störungen zusätzlich über die 

Berechnung eines Thinned Fault Likelihood Attributs detektiert. Dieses Attribut ermöglicht eine 

verbesserte Identifikation von Störungszonen und Bruchsystemen, insbesondere im Umfeld 

salztektonisch induzierter Deformation, auch dort, wo diese im konventionellen Amplitudenbild nur 

schwach ausgeprägt sind. Die erkannten Störungen wurden in die strukturelle Interpretation integriert 

und zur Bewertung der Kontrolle salztektonischer Prozesse auf Reservoirgeometrie und -kontinuität 
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herangezogen. Ergänzend wird ein Machine-Learning-basierter Ansatz zur automatisierten Detektion 

von Salzkörpern verfolgt, bei dem mittels Bildsegmentierung Salzintrusionen identifiziert und 

perspektivisch in ein dreidimensionales Strukturmodell überführt werden sollen. Hierfür wurden 

verschiedene Inline- und Crossline-Schnitte mit manuell interpretierten Salzkörpern als 

Trainingsdatensatz und Masken für ein Convolutional Neural Network (CNN) verwendet. Ziel ist es 

schnell und automatisch Salzkörper aus der 3D-Seimsik zu detektiere und extrahieren. Dieser Prozess 

befindet sich derzeit noch in der Entwicklung und soll in zukünftigen Arbeiten weiter optimiert und 

verfeinert werden. 

3.5 Ergebnisse 

3.5.1 Bohrlochinterpretation und lithostratigraphische Korrelation 

Die Korrelation der untersuchten Bohrungen ist insgesamt belastbar, da die wesentlichen Einheiten der 

Reitbrook-Formation anhand charakteristischer Muster in den geophysikalischen Messungen innerhalb 

der Bohrungen identifiziert und über mehrere Bohrungen hinweg korreliert werden können. Das 

etablierte Interpretationsschema erweist sich auch bei heterogener Logabdeckung als gut übertragbar, da 

die dominanten Peaks bzw. charakteristischen Zickzack-Muster des Feuersteinführenden mergeligen 

Kalkstein Intervalls in den meisten Bohrungen eindeutig ausgeprägt sind. 

Grundlage der Interpretation ist ein einheitliches, logbasiertes Schema, das zugleich die Basis der in 

dieser Arbeit verwendeten Nomenklatur bildet. Ziel war es, eine konsistente Abgrenzung und 

Unterteilung der Reitbrooker Kalkarenite zu ermöglichen, die unabhängig von historisch gewachsenen, 

teils uneinheitlichen stratigraphischen Bezeichnungen in den Bohrberichten angewendet werden kann 

(Abb. ). Die Basis der Reitbrook-Formation, in älteren Arbeiten auch als Reitbrooker Schichten 

bezeichnet (wird in dieser Studie synonym verwendet), ï wird in dieser Studie an der Basis durch das 

Einsetzen des Unteren Reitbrook-Member definiert. Dieses Intervall ist aufgrund seiner 

charakteristischen, gezackten Logausschläge in SP- und Gamma-Ray-Logs sehr gut erkennbar, die 

vermutlich auf das Auftreten einzelner mergeliger Lagen zurückzuführen sind. Zusätzlich wird in diesem 

Abschnitt in zahlreichen Bohrberichten das Vorkommen von Feuerstein beschrieben. Aus diesem Grund 

wird dieser, zentrale Markerhorizont, in dieser Arbeit als feuersteinführender mergeliger Kalkstein 

bezeichnet. In den meisten Bohrberichten werden die über diesem Marker anstehenden karbonatischen 

Sedimente pauschal als Kalkarenit oder unter synonymen Bezeichnungen beschrieben. In dieser Studie 

wird der darüber folgende Kalkarenit jedoch weiter in einen Unteren Kalkarenit und einen Oberen 

Kalkarenit untergliedert. Die Trennung erfolgt anhand eines einzelnen, markanten Peaks in den 

Logkurven, der ein kurzes, lithologisch abweichendes Intervall markiert und hier als obere mergelige 

Kalksteinschicht definiert wird. Dieser Marker ist von besonderer Bedeutung, da er angesichts teils 

erheblicher Mächtigkeitsunterschiede der Kalkarenite die einzige verlässliche Referenz darstellt, um die 

stratigraphische Position innerhalb des Kalkarenit abschätzen zu können. In einzelnen Bohrberichten 

wird unterhalb des feuersteinführenden mergeligen Kalksteins ebenfalls Kalkarenit beschrieben, häufig 

mit Zusätzen wie fein oder arenitisch. Diese Beschreibungen stimmen gut mit der Originalbeschreibung 

von Behrmann überein, der diese Sedimente als Reitbrooker Schichten non typus bezeichnete. In der 

heutigen Stratigraphie werden diese Einheiten der Hemmor-Formation zugerechnet. In einigen 

Bohrberichten sind sie jedoch weiterhin den Reitbrooker Schichten zugeordnet. Diese inkonsistente 
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stratigraphische Zuordnung verdeutlicht exemplarisch die historisch uneinheitliche Verwendung der 

Terminologie und stellt einen wesentlichen Grund dar, weshalb eine konsequente, einheitliche und rein 

logbasierte Neuinterpretation und Auswertung der Bohrungen erforderlich war. 

 

 

Abb. 3.4: Kartierte Verbreitung der Kalkarenite der Reitbrook-Formation innerhalb des Untersuchungsgebiets 

(diese Studie), dargestellt zusammen mit der Ausdehnung des Ober- und Untermaastrichts sowie des 

Dan (Baldschuhn et al. 2001) und der Ausdehnung oberkretazischer Schichten (Doornenbal and 

Stevenson 2010). Zudem sind die Bohrungen mit Sonic- und/oder Dichte-Logs (RHOB), die in dieser 

Studie zur Porositätsabschätzung verwendet wurden, sowie die Verläufe der Profillinien der Querprofile 

AïE dargestellt. (Erb et al., in preparation) 

Innerhalb des Maastrichts zeigen SP- und GR-Kurven überwiegend eine gleichförmige Grundlinie mit 

geringer Varianz. Die Chalk-Fazies weist die geringste Variabilität auf, der Unterer Kalkarenit eine 

moderat erhöhte und der Oberer Kalkarenit die höchste Variabilität. Vor diesem Hintergrund hebt sich 

die obere mergelige Kalksteinschicht durch einen einzelnen, markanten Peak ab, während das 

feuersteinführender mergeliger Kalkstein Intervall ein charakteristisches, gezacktes Muster bildet. Die 
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Basis des Maastrichts ist häufig durch erhöhte GR-Werte gekennzeichnet. Diese Signaturen ermöglichen 

eine zuverlässige Einheitenzuweisung selbst in Bohrungen mit reduzierter Logabdeckung. 

Regional variiert die Ausprägung dieser Muster deutlich. Im zentralen Bereich um HamburgïReitbrook 

sind die charakteristischen Signaturen der Kalkarenite gut entwickelt. In südlichen Bereichen kann eine 

erhöhte Hintergrundvariabilität innerhalb der Kalkarenite die Abgrenzung einzelner Marker erschweren. 

Nach Norden und Nordwesten verlieren die Peaks des feuersteinführenden mergeligen Kalksteins 

zunehmend an Amplitude oder verschwinden lokal vollständig. Zudem werden oberhalb des 

feuersteinführenden mergeligen Kalksteins entsprechend den Log-Peaks in diesen Bereichen keine 

Kalkarenite oder vergleichbaren Lithologien beschrieben. Dies spricht für einen lateralen Übergang der 

kalkarenitischen Fazies in Schreibkreide- bzw. mergeldominierte Ablagerungen. Dieser Trend entspricht 

den Beobachtungen von Baldschuhn & Jaritz (1977). Abb. 3.4 zeigt die räumliche Verbreitung der 

kartierten Kalkarenite. Zusätzlich ist der Verlauf von ausgewählten Bohrungs-Korrelationsprofile (Abb. 

3.5) dargestellt, welche die laterale Kontinuität und interne Gliederung der Kalkarenit-Intervalle 

veranschaulichen. 

 

Abb. 3.5: Bohrungskorrelation von SO nach NW innerhalb des Untersuchungsgebiets; die Lage der korrelierten 

Bohrungen ist in Abb. 3.4 dargestellt. (Erb et al., in preparation) 

3.5.2 Beckenweite Verbreitung, Tiefenlage und Mächtigkeit 

Die Reitbrook-Formation mit Kalkareniten wird in 299 Bohrungen identifiziert und beckenweit kartiert 

(Abb. 3.6). Die Kalkarenit-Ablagerungen erstrecken sich über rund 13.000 km² vom Raum Bad 

Zwischenahn im Westen über die Lüneburger Heide bis in den Raum Bad Bevensen im Osten. Die 

nördlichsten Vorkommen liegen im Raum Elmshorn, die südlichsten im Bereich HermannsburgïBergen. 

Die Verbreitung ist deutlich diskontinuierlich, wobei die meisten Lücken mit Salzstrukturen korrelieren. 

Bohrungen auf oder über Salzpolstern und Diapiren zeigen häufig stark reduzierte oder vollständig 

fehlende Maastricht-Abfolgen. 

Die südliche Begrenzung der Reitbrook-Formation folgt im Wesentlichen dem Verlauf von Aller und 

Weser und markiert die strukturelle Grenze zwischen dem Pompeckj-Block und dem Niedersächsischen 

Becken. Südlich davon dünnt das Maastricht rasch aus; Kalkarenite verschwinden innerhalb einer etwa 

10ï30 km breiten Übergangszone. Nach Osten wird das Vorkommen zunehmend fleckig und geht 

schließlich in eine kontinuierliche Oberkreide-Abfolge ohne Kalkarenit-Fazies über. Im Norden und 

Nordwesten ist Upper Maastrichtian zwar verbreitet, Kalkarenit wird dort jedoch nicht nachgewiesen; 

aufgrund der geringen Bohrdichte bleibt die genaue Grenzziehung unsicher. 
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Die Top-Reitbrook-Formation liegt in Bohrungen zwischen ī285 m und ī1636 m ¿. NHN, mit einem 

Median von etwa ī868 m ¿. NHN. Die Mächtigkeit der Reitbrook-Formation reicht von 11 m bis nahezu 

1000 m, mit einem Median von rund 112 m. Die größten Mächtigkeiten konzentrieren sich im zentral-

südlichen Untersuchungsgebiet und sind häufig an salztektonisch kontrollierte Rim-Synklinalen 

gebunden.  

 

Abb. 3.6: Verbreitung der kalkarenithaltigen Reitbrook-Formation innerhalb des Obermaastrichtiums des 

Norddeutschen Beckens, basierend auf Interpretationen aus 712 Bohrungen dieser Studie. Die Lage von 

Bohrungen mit Kerngewinnung sowie von Entsorgungsbohrungen zur Verpressung von Lagerstätten- 

und Kondensatwässern aus der Erdöl- und Erdgasindustrie ist dargestellt. Zusätzlich ist die kartierte 

Verbreitung des Untermaastricht, Obermaastricht und Dan (Baldschuhn et al. 2001) angegeben. Weitere 

geologische Informationen umfassen Salzstrukturen (Reinhold et al. 2008; BGR 2015), Störungen 

(Doornenbal and Stevenson 2010) sowie die Ausdehnung der Oberkreide nach Baldschuhn et al. (2001). 

(Erb et al., in preparation) 
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Abb. 3.7: Tiefenlage der Oberkante der Kalkarenite innerhalb des kartierten Verbreitungsgebiets, dargestellt 

durch die Basis des Tertiärs aus dem TUNB3D-NI-Modell (LBEG 2022). Die Tiefenlagen sind als 

Isolinien dargestellt, auf die das Untergrund-Temperaturmodell von Agemar et al. (2012) projiziert 

wurde. Die Verbreitung der Oberkreide nach Baldschuhn et al. (2001) ist als Hintergrund dargestellt. 

Bohrlochbasierte Mächtigkeiten der Kalkarenite bzw. der Reitbrook-Formation, interpretiert in dieser 

Studie, sind durch Kreise mit proportionaler Größe entsprechend der Mächtigkeitsklassen 

gekennzeichnet. Die größten Mächtigkeiten treten überwiegend im zentralen und südzentralen Teil des 

Untersuchungsgebiets auf, während nach Westen und Nordwesten geringere Mächtigkeiten dominieren. 

Die Mächtigkeitsangaben basieren auf einer ungleichmäßigen Bohrlochverteilung mit geringer 

Datenabdeckung im Westen und Norden, wodurch lokale Mächtigkeitsvariationen in diesen Bereichen 

mit erhöhter Unsicherheit behaftet sind. Im tiefsten Teil des Hamburger Tertiärtrogs im Norden wurden 

keine Bohrlochdaten interpretiert; dieser Bereich bleibt daher besonders unsicher. (Erb et al., in 

preparation) 
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Abb. 3.8: Die mittels Universal Kriging interpolierte Mächtigkeit der Kalkarenite, basierend auf 

bohrlochbasierten Mächtigkeitswerten, zeigt ein ausgeprägtes Maximum von über 400 m im 

südöstlichen Teil des Untersuchungsgebiets. Nach Norden und Westen nimmt die Mächtigkeit deutlich 

ab und steht in engem Zusammenhang mit der Salztektonik: erhöhte Mächtigkeiten treten bevorzugt in 

Rim-Synklinalen auf, während die Kalkarenite über Salzpolstern und Salzdiapiren ausgedünnt sind oder 

vollständig fehlen. (Erb et al., in preparation) 

3.5.3 Sedimentäre Trends 

Die Reitbrook-Formation dokumentiert eine ausgeprägte vertikale und laterale sedimentäre 

Entwicklung. Vertikal zeigt sich ein klarer regressiver Trend: distal entwickelte Chalk- und mergelige 

Karbonate gehen nach oben in Übergangs-Kalkarenite (Calcarenit non typus) über, gefolgt von dem 

feuersteinführenden mergeligen Kalkstein und schließlich von zunehmend grobkörnigen, 

korngetragenen Kalkareniten der Oberer Kalkarenit. 

Dieser vertikale Trend ist eng mit einer Zunahme der hydrodynamischen Energie, steigender Korngröße, 

höherem Bioklasten- und Glaukonitanteil sowie zunehmendem terrigenem Input verknüpft. Lateral ist 

ein ausgeprägter proximalïdistaler Gradient ausgebildet. In den südlichen, proximalen Bereichen treten 
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zunehmend grobe, sandig-arenitische Fazies auf, die nicht mehr dem klassischen Kalkarenit der 

Reitbrooker Schichten entsprechen. Diese Fazies wurde von Fahrion (1984) als Steinförder Fazies 

beschrieben und wird in der neueren stratigraphischen Gliederung der Nennhausen-Formation 

zugeordnet (Niebuhr 2007). 

Eine der im Süden des Untersuchungsgebiets gelegenen Bohrungen zeigt lithologische und 

petrophysikalische Merkmale, die dieser Steinförder Fazies entsprechen. Diese Bohrung repräsentiert 

vermutlich das südliche Endglied des untersuchten Faziesraums und dokumentiert eine sandig-

arenitische Ablagerung mit deutlich erhöhtem siliziklastischem und terrestrischem Input, die zeitgleich 

mit den kalkarenitischen Ablagerungen der Reitbrooker Schichten sedimentiert wurde. Aufgrund der 

begrenzten Auflösung der Schichtverzeichnisse, der heterogenen Terminologie in den Bohrberichten 

sowie der fehlenden Möglichkeit einer eindeutigen faziellen Differenzierung anhand der verfügbaren 

Bohrungslogs ist es jedoch nicht möglich, diese Fazies konsistent von den Kalkareniten der Reitbrook-

Formation in allen Bohrungen abzugrenzen. 

Aus diesem Grund werden die Kalkarenite der Reitbrook-Formation und die sandig-arenitischen 

Ablagerungen der Steinförder Fazies im Rahmen dieser Studie unter dem übergeordneten Begriff 

Kalkarenit zusammengefasst. Dabei wird ausdrücklich berücksichtigt, dass das südliche Endglied dieses 

Fazieskontinuums lithologisch einem kalkigen Sandstein mit erhöhtem terrestrischem Input entspricht 

und sich damit in Zusammensetzung und möglicherweise auch in petrophysikalischem Verhalten von 

den typischen Kalkareniten der Reitbrooker Schichten unterscheidet. 

Im Detail werden die Steinförder-Schichten in einem späteren Abschnitt genauer untersucht. Dabei ist 

davon auszugehen, dass der Kern der Bohrung Walsrode mit einer Kernstrecke von etwa 120 m 

vermutlich der Steinförder Fazies im Obermaastricht zuzuordnen ist (Ravidà et al. 2025). Eine eindeutige 

fazielle Einordnung ist jedoch erst nach der Auswertung der Dünnschliffe möglich. Die Ergebnisse der 

makroskopischen Kernaufnahme sind in den folgenden Abbildungen dargestellt. 

3.5.4 Reservoirparameter 

Der Oberer Kalkarenit weist im Median die hºchsten Porositªten auf (å26 %), gefolgt von dem Unteren 

Kalkarenit (å21 %), wªhrend der feuersteinführende mergelige Kalkstein die niedrigsten Werte aufweist. 

Die statistische Auswertung der Sonic-basierten Porositäten zeigt eine systematische und 

hochsignifikante Abnahme der Porosität mit zunehmender Tiefe. Rund 55ï60 % der Gesamtvarianz 

werden allein durch die Versenkungs-bedingte Kompaktion erklärt. Ein ANCOVA-Ansatz zeigt, dass 

der Obere Kalkarenit selbst bei vergleichbarer Tiefe im Mittel rund 1,7ï1,8 Porositätspunkte höhere 

Porosität aufweist als der Untere Kalkarenit. Dieser zonale Effekt ist statistisch hochsignifikant und 

erklärt etwa 5 % der Gesamtvarianz. 

Permeabilitªtsdaten aus Kernmessungen decken mehr als vier GrºÇenordnungen ab (å0,1 bis >1000 

mD). Trotz der begrenzten räumlichen Abdeckung zeigen sie eine ausgeprägte nichtlineare Beziehung 

zwischen Porosität und Permeabilität, wie sie für körnige karbonatische Reservoire typisch ist. 
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Abb. 3.9: Aus Dichte-Logs (RHOB) abgeleitete Porosität der wichtigsten lithostratigraphischen Einheiten. 

Boxplots zeigen die Verteilung der Porositätswerte für jede Einheit; Ausreißer sind einzeln dargestellt. 

Die Porosität wurde gemäß Gleichung 2 berechnet. Der Datensatz umfasst RHOB-Logs aus 14 

Bohrungen, deren Lage in Abb. 3.4 dargestellt ist. (Erb et al., in preparation) 

 

 

 

Abb. 3.10: Aus Sonic-Logs (DT) abgeleitete Porosität der wichtigsten lithostratigraphischen Einheiten. Boxplots 

zeigen die Verteilung der Porositätswerte für jede Einheit; Ausreißer sind einzeln dargestellt. Die 

Porosität wurde gemäß Wyllie-Gleichung berechnet. Der Datensatz umfasst Sonic-Logs aus 86 

Bohrungen, deren Lage in Abb. 3.4 dargestellt ist. (Erb et al., in preparation) 
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Abb. 3.11: PorositätsïPermeabilitäts-Diagramm für Kernstopfen aus der Oberer Kalkarenit (Bohrungen S1, S2, 

S3, W1 und W3) hier mit linearer fit Funktion. Porositäts- und Permeabilitätswerte wurden industriell 

gemessen und aus der KW-FIS-Datenbank (LBEG) übernommen. (Erb et al., in preparation) 

 

3.6 Diskussion 

3.6.1 Datenqualität und Terminologie 

Die Bewertung der Reitbrooker Kalkarenite als geothermisches Reservoir basiert auf einer 

umfangreichen, jedoch heterogenen Datengrundlage. Bohrberichte, Spülproben-basierte 

Lithologiebeschreibungen und Well-Logs wurden über mehrere Jahrzehnte hinweg mit stark 

variierenden Zielsetzungen und Qualitätsstandards erstellt. Die Oberkreide war kein primäres 

Explorationsziel, was zu lückenhafter Logabdeckung und uneinheitlicher Dokumentation führte. 

Terminologisch werden Begriffe wie Kalkarenit, Arenit, Kalksandstein, Reitbrooker Fazies oder 

Steinförder Fazies uneinheitlich verwendet, ohne dass eindeutig nachvollziehbar ist, ob sie synonym 

oder mit unterschiedlicher Bedeutung verwendet wurden. Gleiches gilt für Bohrberichte, in denen die 

Reitbrooker Formation, Reitbrooker Schichten oder vergleichbare Begriffe explizit benannt wurden. 

Beim Abgleich mit den geophysikalischen Logs wird häufig deutlich, dass diesen Bezeichnungen 

unterschiedliche Definitionen oder Bezugsgrundlagen zugrunde lagen. Eine erneute, einheitliche 

Interpretation und Auswertung der Bohrungen waren daher zwingend erforderlich. Der Begriff 

Kalkarenit wird daher bewusst als funktionaler Sammelbegriff verwendet. 

Aufgrund der begrenzten Auflösung der verfügbaren Daten sowie der überwiegend auf Spülproben 

basierenden Lithologiebeschreibungen ist eine höher aufgelöste lithologische Differenzierung als im hier 

angewendeten Schema nicht möglich. Es ist dabei ausdrücklich klar, dass der Begriff Kalkarenit als 
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übergeordneter Sammelbegriff zu verstehen ist, innerhalb dessen auf Basis der vorhandenen Daten keine 

belastbare feinere Untergliederung vorgenommen werden kann. Eine detailliertere lithologische und 

fazielle Differenzierung würde zusätzliche, insbesondere kernbasierte Daten erfordern. Ziel dieser Arbeit 

war es daher, ein einheitliches und robustes Klassifikationsschema zu entwickeln, das auf eine möglichst 

große Zahl auch älterer Bohrungen anwendbar ist. 

 

Abb. 3.12: Prestack-tiefenmigrierter 3D-Seismikkubus mit interpretiertem Top-Kalkarenit-Horizont der 

Reitbrook-Formation (entspricht Top Oberkreide). Zusätzlich sind Salzmasken dargestellt, die als 

Trainingsdatensatz für eine seismische Bildsegmentierung zur Erstellung eines dreidimensionalen 

Modells der Salzstrukturen verwendet werden. Die interpretierten Bohrungen sind mit ihren jeweiligen 

Horizontmarkern eingezeichnet. Der Top-Kalkarenit-Horizont zeigt eine ausgeprägt heterogene 

Tiefenlage, die maßgeblich durch salztektonische Prozesse kontrolliert wird. In Bereichen, in denen 

Salzstrukturen den Deckgebirgsverband durchstoßen oder an die Oberkreide heranreichen, fehlt der 

Kalkarenit-Horizont vollständig. Darüber hinaus sind primäre und sekundäre Randsenken erkennbar, in 

denen der Reservoirhorizont lokal deutlich abgesenkt und mächtiger ausgebildet ist. Die Darstellung 

verdeutlicht den starken strukturellen Einfluss der Salztektonik auf Geometrie, Tiefenlage und 

Erhaltungszustand des potenziellen geothermischen Reservoirs. (Erb et al., in preparation) 
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3.6.2 Sedimentäre und strukturelle Kontrolle der Reservoirarchitektur 

Die Reservoirarchitektur der Reitbrooker Kalkarenite ist das Ergebnis der Regression im späten 

Maastricht der europäischen Chalk Sea und der postdepositionalen tektonischen Überprägung des 

Norddeutschen Beckens. Der Übergang zu gröberen, korngetragenen Fazies erklärt die höheren 

Porositäten des Oberen Kalkarenits und deren bevorzugte geothermische Eignung. 

Postdepositionale Hebung, Erosion und Salztektonik bestimmen, wo diese Fazies erhalten geblieben 

sind. Mächtige und gut erhaltene Reservoirintervalle treten bevorzugt in salztektonisch kontrollierten 

Rim-Synklinalen auf, während sie über Salzpolstern und Diapiren ausdünnen oder fehlen. 

 

 

 

Abb. 3.13: Seismisches Inline 5000 aus dem prestack-tiefenmigrierten 3D-Seismikkubus mit interpretierten 

Salzkörpern, ausgewertet in OpendTect (dGB Earth Sciences 2025). Dargestellt sind die Entwicklung 

primärer und sekundärer Randsenken mit lokal größerer Tiefe und erhöhter Mächtigkeit der Kalkarnite. 

Über dem zentralen Salzdom sind antiklinale Störungen ausgebildet, die die Geometrie der Oberkreide 

deutlich beeinflussen. Das Farbschema der Maastricht-Ablagerungen entspricht Abb. 3.4. Die Lage des 

dargestellten Inlines ist in Abb. 3.14 angegeben (Datenquelle: LBEG). (Erb et al., in preparation) 
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Abb. 3.14: Seismisches Inline 4600aus dem prestack-tiefenmigrierten 3D-Seismikkubus mit interpretierten 

Salzkörpern, ausgewertet in OpendTect (dGB Earth Sciences 2025). Dargestellt ist die Ausbildung einer 

ausgeprägten Randsenke, die räumlich mit dem Bereich der im gesamten Untersuchungsgebiet 

mächtigsten Kalkarenit-Ablagerungen zusammenfällt. Diese Konfiguration unterstreicht den starken 

Einfluss salztektonischer Prozesse auf Mächtigkeit und Erhaltungszustand der arenitischen 

Reservoirablagerungen. Das Farbschema der Maastricht-Ablagerungen entspricht Abb. 3.4. Die Lage 

des dargestellten Inlines ist in Abb. 3.14 angegeben (Datenquelle: LBEG). (Erb et al., in preparation) 

 

3.6.3 Geothermische Relevanz 

Die Ergebnisse zeigen, dass die geothermische Eignung der Reitbrooker Kalkarenite stark heterogen ist, 

diese Heterogenität jedoch systematisch erklärbar ist. Versenkungs-bedingte Kompaktion stellt den 

dominierenden Einflussfaktor auf die Porosität dar, während sedimentäre Trends und Salztektonik die 

räumliche Variabilität steuern. Der Obere Kalkarenit stellt aufgrund höherer Porosität und günstiger 

Faziesentwicklung das primäre Zielintervall der mitteltiefen Geothermie dar. 

Die historische Nutzung der Reitbrooker Kalkarenite als Injektionshorizont für Lagerstätten- und 

Kondensatwässer belegt zusätzlich eine ausreichende hydraulische Leistungsfähigkeit unter technischen 

Betriebsbedingungen (NLfB 1997, 1998). Insgesamt zeigen die Ergebnisse, dass die Reitbrooker 

Kalkarenite ein bislang kaum untersuchtes, aber realistisch nutzbares Reservoir der mitteltiefen 

Geothermie im Norddeutschen Becken darstellen. 

Ergänzend verdeutlichen die durchgeführten Simulationen am Standort Visselhövede, dass trotz 

konservativer Modellannahmen ein relevantes geothermisches Nutzungspotenzial besteht. Die 

Ergebnisse zeigen, dass selbst unter vorsichtigen Annahmen hinsichtlich Reservoirparametern und 

Betriebsbedingungen wirtschaftlich und technisch nutzbare Förderraten erreichbar sind und die 
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Reitbrooker Kalkarenite somit auch aus modellbasierter Sicht ein aussichtsreiches Ziel für die mitteltiefe 

Geothermie darstellen, siehe Abb. 3.15. 

 

 

Abb. 3.15 : Geothermische Leistung (a) und Leistungszahl (COP; b) in Abhängigkeit von der Wahrscheinlichkeit, 

berechnet mit DoubletCalc (TNO ï Geological Survey of the Netherlands 2014) unterhalb von 

Visselhövede. Angenommen wird eine Tiefenlage des Top des Reservoirsvon 1165 m sowie eine 

Mächtigkeit der Oberer Kalkarenit von 198 m (Erb et al. 2025). 

3.7  Schlussfolgerungen 

Diese Studie liefert erstmals eine beckenweite, prozessbasierte Bewertung der Kalkarenite der 

Reitbrook-Formation als potenzielles Reservoir der mitteltiefen Geothermie im Norddeutschen Becken. 

Die Reitbrooker Kalkarenite stellen kein homogenes, flächenhaft kontinuierliches Reservoir dar, sondern 

ein stark heterogenes, durch sedimentäre, tektonische und postdepositionale Prozesse geprägtes System, 

dessen heutige Reservoirarchitektur und Qualität nur vor dem Hintergrund seiner geologischen 

Entwicklung verstanden werden können. 

Ein zentrales Ergebnis ist die erfolgreiche Übertragbarkeit eines Bochlochlog-basierten 

Interpretationsschemas zur Identifikation und Korrelation der Reitbrook-Formation über eine große 

Anzahl von Bohrungen hinweg. Trotz heterogener Logabdeckung und uneinheitlicher Terminologie in 

den Bohrberichten erlaubt die Kombination charakteristischer SP- und GR-Signaturen eine robuste 

Abgrenzung der wesentlichen lithostratigraphischen Einheiten. Damit steht ein praktikabler Ansatz zur 

Verfügung, der auch in zukünftigen Explorationsprojekten angewendet werden kann. 

Die räumliche Verbreitung der Reitbrooker Kalkarenite ist durch zwei übergeordnete Prozesse bestimmt: 

eine Regression im späten Maastricht mit ausgeprägtem proximalïdistalem Faziesgradienten sowie eine 

postdepositionale Hebungs- und Erosionsgeschichte, die in enger Wechselwirkung mit der Salztektonik 

des Norddeutschen Beckens steht. Mächtige und gut erhaltene Reservoirintervalle treten bevorzugt in 

salztektonisch kontrollierten Rim-Synklinalen auf, während die Kalkarenite über Salzpolstern, Diapiren 

und strukturellen Hochlagen stark ausdünnen oder vollständig fehlen. Diese Prozesse erklären die 

beobachtete starke laterale Variabilität von Mächtigkeit, Tiefenlage und Erhaltungszustand. 

Sedimentologisch zeigt die Reitbrook-Formation einen klaren regressiven Trend von distalen Chalk- und 

Mergelfazies hin zu grobkörnigen, korngetragenen Kalkareniten der Oberer Kalkarenit. In südlichen, 

proximalen Bereichen geht dieses System in sandig-arenitische Fazies über, die von Fahrion (1984) als 

Steinförder Fazies beschrieben und der Nennhausen-Formation zugeordnet werden.  



 

 

 

 

38 

 

Die statistische Auswertung der sonicbasierten Porositäten zeigt, dass versenkungsbedingte Kompaktion 

den dominanten Faktor der Reservoirqualität darstellt und etwa 55ï60 % der Porositätsvarianz erklärt. 

Darüber hinaus weist der Obere Kalkarenit auch bei vergleichbarer Tiefe systematisch höhere 

Porositäten auf als der Untere Kalkarenit, was konsistent mit ihrer gröberen, stärker korngetragenen 

Faziesentwicklung ist. Permeabilitätsdaten aus Kernen zeigen eine ausgeprägte, nichtlineare Porosität-

Permeabilitäts-Beziehung mit lokal sehr hohen Werten, die das Potenzial für technisch nutzbare 

Transmissivitäten belegen, auch wenn die räumliche Datenabdeckung begrenzt ist. 

In geothermischer Hinsicht zeigen die Ergebnisse, dass die Reitbrooker Kalkarenite kein 

flächendeckendes, aber ein lokal hoch attraktives Reservoir darstellen. Die höchsten Potenziale 

konzentrieren sich in Bereichen, in denen mächtige Kalkarenitintervalle, moderate Tiefenlagen und 

erhöhte Temperaturen zusammenfallen, insbesondere in salztektonisch beeinflussten Depozentren im 

zentral-südlichen Untersuchungsgebiet. Die historische Nutzung der Reitbrooker Kalkarenite als 

Injektionshorizont für Lagerstätten- und Kondensatwässer liefert zudem einen wichtigen praxisnahen 

Hinweis auf ausreichende hydraulische Konnektivität unter technischen Betriebsbedingungen. 

Insgesamt zeigt diese Arbeit, dass die Reitbrooker Kalkarenite ein bislang kaum exploriertes, aber 

realistisch nutzbares Reservoir der mitteltiefen Geothermie im Norddeutschen Becken darstellen. Der 

vorgestellte integrierte Ansatz aus Bohrlochinterpretation, statistischer Auswertung und 

probabilistischer Bewertung bietet eine belastbare Grundlage zur Identifikation geothermischer Sweet 

Spots und zur Reduktion von Fündigkeitsrisiken. Die größte verbleibende Unsicherheit betrifft die 

Permeabilität und kann nur durch gezielte Explorationsbohrungen mit hydraulischen Tests reduziert 

werden. Aus wissenschaftlicher Sicht wären zugängliche Kerne aus den Reitbrooker Formation 

unabdingbar, um eine genaue lithologische Charakterisierung zu ermöglichen und diese stratigraphisch 

eindeutig einordnen zu können. 
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4 Arbeitspaket 3: Numerische Simulation in der Geothermie 

Die erzielten Ergebnisse des Arbeitspaketes 3 werden im vollen Umfang in der wissenschaftlichen Studie 

Mantei et al. (2025) präsentiert. Dieses Kapitel soll daher einen Überblick der wichtigsten Erkenntnisse 

sowie Methoden bieten. Sämtliche Inhalte und Abbildungen entstammen aus Mantei et al. (2025). 

4.1 Abstrakt 

Bisher gab es keine systematische oder umfassende Studie, die sich mit den Auswirkungen von 

Reservoirqualitätsparametern, der Anzahl der benachbarten Bohrungen und verschiedenen Betriebsdaten 

auf die gesamte Lebenszyklusleistung von offenen Mehrbohrlochsystemen für die Nutzung mitteltiefer 

geothermischer Energieressourcen unter geothermischen und hydrogeologischen Bedingungen befasst, 

die für mesozoische Sandsteinformationen im Norddeutschen Becken (NDB) typisch sind. Um Einblicke 

in die komplexen thermisch-hydraulischen Wechselwirkungen von geothermischen Mehrfachbohrungen 

zu gewinnen, untersuchen wir erstmals numerisch die Reservoirleistung, die durch 

Dublettenanordnungen mit unterschiedlichen Abständen zwischen den Bohrungen, 

Reservoirqualitätsparametern, Erschließungsstrategien und der Anzahl benachbarter Bohrungen erzielt 

wird. Insbesondere präsentieren wir unter Verwendung eines sog. fit-for-purpose Reservoirmodells eine 

umfassende parametrische Analyse (one-factor-at-a-time, AOT) der Systemleistung durch eine 

detaillierte Untersuchung von Schlüsselparametern wie der Zeit des Auftretens des thermischen 

Durchbruchs (tTB), der Abk¿hlungsrate æTmax nach dem thermischen Durchbruch und der 

Endproduktionstemperatur Tmin der gewählten thermischen Nutzungszeit. Eines der Hauptziele dieser 

Arbeit ist es daher, eine Rangfolge der beeinflussenden Kontrollfaktoren auf der Grundlage des 

quantitativen Verhaltens der letztgenannten Parameter aufzustellen. Um die komplexen 

thermohydraulischen Wechselwirkungen zwischen geothermischen Mehrbrunnensystemen zu 

veranschaulichen, vergleichen und quantifizieren wir die Vor- und Nachteile eines geothermischen 

Dublettenarrays im Vergleich zu einer einzelnen geothermischen Dublette. Damit wird auch ein Beitrag 

zur Diskussion geleistet, die in früheren analytischen Modellen (Jobmann & Schulz 1989 und Schulz 

1987) begonnen wurde. Damit wollen wir eine zuverlässigere Methodik zur Abschätzung von nachhaltig 

gewinnbaren, mitteltiefen geothermischen Ressourcen für urbane Gebiete im NDB bereitstellen.    

4.2  Mesozoische Sandsteinreservoire im Norddeutschen Becken  

Im Norddeutschen Becken (NDB) sind die sechs mesozoischen Hauptreservoire für die Mitteltiefe 

Geothermie von Relevanz, die bereits durch Franz et al. (2018a) einschlägig beschrieben wurden.  

Aus lithologischer Sicht ist jedes Sandsteinreservoir bzw. -lagerstättenkomplex (Aquifer) durch eine 

Nicht-Lagerstättenschicht (Aquitard) getrennt ist und einzelne Sandsteinpakete sind zwischen äußerst 

feinkörnigen, nicht durchlässigen Schiefern, Ton-, Schluff - und/oder Mergelsteinen ohne 

Reservoirpotenzial geschichtet (Franz et al. 2018a). Für eine präzisere Vorhersage der Reservoirqualität, 

weist Franz et al. (2018a) auf Rinnengürtelreservoire (Channel-Belt-Reservoiren), die sich u.a. durch 

ihre erhöhten Sandsteinmächtigkeiten auszeichnen. 

Bei heterogenen Sandsteinpaketen, wie sie z. B. in Deltasystemen vorkommen, ändert sich die 

Faziesverteilung seitlich und vertikal. Aus lithologischer Sicht können diese Schichten als einzelne 

Sektoren betrachtet werden, aus hydrologischer Sicht wirken diese Sedimente jedoch als eine 

Grundwasserleitereinheit. Darüber hinaus können die Sandsteinreservoire innerhalb des Rinnengürtels 
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der Deltaebene selbst aus massiven Sandsteinen oder aus gestapelten, miteinander verschmolzenen 

Sandsteinkomplexen bestehen. Paradebeispiele sind der karnische Unter- und Obere Schilfsandstein der 

Stuttgart Formation oder die rhätische Untere Exter-Formation (Franz et al. 2018b; Niegel 2023, Niegel 

& Franz 2023) und könnten hydrologisch und im großskaligen Kontext als eine Einheit und damit auch 

als eine relativ homogene Schicht vereinfacht werden. Weitere Beispiele für mächtige, gestapelte, 

amalgamierte Sandsteinkomplexe finden sich auch in der Deltafront (distributärer-Mündungsbarren-

Komplex), z.B. im toarcianisch-bajocianischen Deltasystem (Zimmermann et al. 2015; Zimmermann et 

al. 2018; Franz et al. 2018a). Daher präsentieren wir in Abb. 4.1 eine Übersichtskarte von Rinnengürtel- 

und distributären-Mündungsbarren-Komplex-Reservoiren in mesozoischen Sandsteinformationen im 

NDB.  

 

 
 

Abb. 4.1: Übersichtskarte der deltaischen Rinnengürtel- und distributären-Mündungsbarren-Reservoiren in 

mesozoischen Sandsteinformationen des Norddeutschen Beckens mit einer Mªchtigkeit von Ó 10 m, 

basierend auf NIBIS®-Datenbank (NIBIS® Kartenserver 2021a; NIBIS® Kartenserver 2021b) und 

GeotIS-Datenbank (GeotIS 2024) / Geothermische Lagerstätten: SANDSTEINFAZIES (Franz et al. 

2015; Franz et al. 2018a; Franz et al. 2018b; Sauter et al. 2018; Zimmermann et al. 2018) und 

GeoPoNDD (Sauter et al. 2018). Sandsteine mit Ó 20 m Mªchtigkeit sind in der Regel auf 

Rinnengürtel-Reservoire beschränkt. Relevante Einheiten unterkreidezeitlicher deltaisch-fluvialer 

Sandsteine sind ebenfalls enthalten. Es ist zu beachten, dass für die Faziesverteilung der beiden 

Sandsteine der Unterkreide und des Schilfsandsteins noch keine Mächtigkeitskarten vorliegen und 

sie daher in ihrer vollen Ausdehnung dargestellt sind. Alle Einheiten wurden den entsprechenden 

Horizonten des TUNB 3D-Modells (BGR 2022) angeglichen. Die Sandsteinverteilung ist für alle 

Tiefen dargestellt.  Zu beachten ist, dass die Daten für die Unterkreide im östlichen Teil des NDB 

sowie die Daten für den Mittleren Buntsandstein noch nicht offiziell veröffentlicht sind und daher 

fehlen. (Mantei et al. 2025) 
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4.3 Prinzipielles analytisches Modell 

Eine der ersten und wichtigsten Arbeiten zur Bewertung der gewinnbaren geothermischen Energie in 

heißen sedimentären Aquiferen auf regionaler Ebene durch geothermischen Dublettenbetrieb wurde von 

Jobmann & Schulz (1989) für den oberjurassischen Aquifer im süddeutschen Molassebecken 

durchgeführt. Die Autoren stellten ihren Ansatz auf der Grundlage eines Schichtkuchenmodells (layer-

cake model) vor, das einen gespannten Grundwasserleiter betrachtet, der von nicht durchlässigen 

Aquitarden über- und unterlagert wird, während das Untersuchungsgebiet mit einer Reihe von 

geothermischen Dubletten bedeckt ist (Abb. 4.2). Sie konzentrierten sich auf die Ausdehnung der 

Abkühlungszone, die sich um die Injektionsbohrung bildet und sich im Laufe der Zeit ausdehnt. Sobald 

diese Kaltfront nach einer Zeit t die Förderbohrung erreicht, wird diese Zeit wiederum als 

Durchbruchszeit (tTB) bezeichnet wird. Die Zeit des thermischen Durchbruchs ist definiert als tTB= T0-

1°C, wobei eine Temperaturabweichung ȹT von 1 °C von der anfänglichen Reservoirtemperatur T0 am 

Förderbrunnen registriert wird (Jobmann & Schulz 1989). Für ihren analytischen Ansatz wurden in der 

Studie eine Reihe von Annahmen getroffen, z. B. dass alle physikalischen Parameter konstant und isotrop 

sind und der Grundwasserleiter selbst unendlich ist. Außerdem wurde eine gerade Fließlinie zwischen 

den Injektions- und Förderbrunnen angenommen (siehe Mantei et al. 2025 für weitere Einzelheiten).  

 

 
 

Abb. 4.2: Prinzipielles Modellschema für ein geothermisches Dublettenfeld in einer Schachbrettanordnung, 

modifiziert nach Jobmann & Schulz (1989). I steht für die Injektionsbohrung und E für die 
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4.4 Prinzipielles numerisches 3D Modell 

Um die numerischen Ergebnisse mit den in Jobmann & Schulz (1989) und Schulz (1987) vorgestellten 

semi-analytischen Ergebnissen vergleichen zu können, wird das Reservoirmodell entsprechend gestaltet. 

Basierend auf der in den Abschnitten 4.2 dargestellten Lagerstättengeologie der mesozoischen 

Sandsteine im NDB gehen wir von einer Rinnenlagerstätte mit einer Nettomächtigkeit von 20 m und 

einer durchschnittlichen Durchlässigkeit von bis zu 1 Darcy aus. Das numerische Modell konzentriert 

sich auf die Modellierung und Simulation der Flüssigkeitsströmung und des Wärmetransports in porösen 

Medien, die sich aus dem Betrieb zahlreicher geothermischer Bohrungen ergeben. Zur Lösung der 

partiellen Differentialgleichungen der Impuls-, Massen- und Energiebilanzgleichungen verwenden wir 

die Finite-Elemente-Methode (siehe Mantei et al. 2025 für mehr Details). Für den Modellaufbau und die 

Simulationen wird die Software COMSOL Multiphysics® als Berechnungsgrundlage verwendet.  

In unserem Modell sind die Bohrungen vertikal angeordnet und haben einen konstanten Abstand (Inter-

Well-Abstand). Injektions- und Produktionsbohrungen sind so angeordnet, dass geothermische 

Dubletten entstehen (geothermische Einzeldublette und Dublettenarray). Die Bohrungen werden 

hydraulisch als Quellen und Senken betrachtet und der resultierende Fluidstrom überlagert den 

natürlichen Grundwasserstrom. Thermisch gesehen werden die Injektionsbohrungen als 

Linienwärmequellen betrachtet. Schließlich ist zu betonen, dass für die numerischen Simulationen die 

Zeit des Auftretens des thermischen Durchbruchs als tTB= T0-0,1°C definiert wird, wobei eine 

Temperaturabweichung ȹT von 0,1 ÁC von der anfªnglichen Lagerstªttentemperatur T0 an der 

Förderbohrung registriert wird. Diese Definition wurde zur präziseren und besseren Identifizierung des 

thermischen Durchbruchs eingeführt und wurde bereits in ähnlicher Weise festgelegt (z. B. Willems et 

al. 2017a; Blank et al. 2021; Fadel et al. 2022; Khankishiyev et al. 2024). 

4.5 Modellaufbau 

Wir konzentrieren uns auf mesozoische Rinnengürtel-Reservoire mit einer Nettodicke von Ó 20 m und 

einer durchschnittlichen Durchlässigkeit von bis zu 1 Darcy, die aus massiven Sandsteinen oder 

gestapelten amalgamierten Sandsteinkomplexen bestehen, wie sie in Abb. 4.1 dargestellt sind. Ein 

prominentes Beispiel ist die rhätische Untere Exter-Formation (Franz et al. 2018a; Niegel 2023, Niegel 

& Franz 2023), die hydrologisch und auf der Makro-Skala als eine Einheit und damit auch als relativ 

homogene Schicht vereinfacht werden könnte. Weiter bedeutet dies, wie in Abb. 4.2 dargestellt, dass das 

Speichermodell als vollständig gesättigter, gespannter Aquifer zwischen zwei nicht durchlässigen 

Aquitards einzuordnen ist.  

Aufgrund der geologischen Gegebenheiten des Reservoirs, der Zielsetzung der Studie und der 

numerischen Aspekte wurde das 3D-Konzeptmodell erstellt, das in Abb. 4.3 in einem Querschnitt 

dargestellt ist.  

Eine Literaturübersicht über die typischen Charakteristika der mesozoischen Sandsteinverteilung im 

NGB umfasste die Dimensionen und Tiefenlage von Rinnengürtelreservoiren, die Mächtigkeit, die 

Eigenschaften der Reservoirqualität sowie die Temperaturverteilung (z. B. Feldrappe et al. 2007; 

Feldrappe et al. 2008; Franz et al. 2018a). Daher kann die Studie auch auf geothermisch relevante 

Extraktionsbohrung (Produktion). 2a bezeichnet den Abstand zwischen Injektions- und 

Entnahmebrunnen.  (Mantei et al. 2025) 
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Standorte des PlayTypes Ăintrakratonales Beckenñ angewendet werden, bei denen Sektoren des 

Reservoirs in erster Näherung durch ein Layer-Cake-Modell beschrieben werden können. Dennoch kann 

die Temperaturverteilung im NDB variieren, abhängig von den geologischen Einflüssen auf 

Wärmespeicherung und -transport. Diese Variation kann zu lokalen geothermischen Gradienten führen, 

die z. B. über Salzstrukturen bis zu 90 °C pro km Tiefe betragen (Ziegenhardt et al. 1980; Hoth 1997; 

Katzung 2004; Agemar et al. 2012).  

 

 

Abb. 4.3: Schematische Darstellung des vertikalen Profils des Schichtkuchenmodells, das für die numerischen 

Simulationen einer einzelnen geothermischen Dublette verwendet wurde. Ein hochdurchlässiger, 

begrenzter Sandstein-Aquifer ist zwischen zwei undurchlässigen Tonsteinschichten (Aquitards) 

eingebettet. Auf der Grundlage veröffentlichter Daten variiert die Mächtigkeit des Reservoirs M je 

nach den verschiedenen Szenarien (siehe Tab. 4.1). Die Tiefe und die Abmessungen des 

Grundwasserleiters orientieren sich an den realen geologischen Bedingungen, die in den 

mesozoischen Sandsteinformationen des NDB in den Channel-Belt-Reservoiren anzutreffen sind. 

(Mantei et al. 2025) 

 

Basierend auf Studien zur Unabhängigkeit der Randbedingungen sowie auf früheren numerischen 

Arbeiten (z. B. Blank et al. 2021) wird ein 8 km x 8 km großes Schichtkuchenmodell verwendet, das aus 

zwei nicht durchlässigen Schichten (Aquitard) unter und über einer durchlässigen Schicht (Aquifer), der 

Reservoirschicht, besteht (Abb. 4.3). Entsprechend der Verteilung der mesozoischen 

Sandsteinformationen im NGB wird die Oberkante der Reservoirschicht auf eine Tiefe von 1000 m 

festgelegt. Jeder Aquitard ist 100 m dick, was im Einklang mit durchgeführten Vorstudien steht, die sich 

auf die Auswirkungen der oberen und unteren Randbedingungen auf die Lösung im Reservoir 

konzentrierten. Um die geologischen Unsicherheiten zu berücksichtigen, variiert die Mächtigkeit des 

Aquifers M je nach den verschiedenen betrachteten Szenarien. 

Für das geothermische ĂDublettenarrayñ werden acht Injektions- und acht Produktionsbohrungen in 

einem Schachbrettmuster angeordnet (vgl. Abb. 2). Der Abstand 2a zwischen den Bohrungen wird in 

den verschiedenen Szenarien variiert. Je nach Lage eines Förderbrunnens kann er zwei benachbarte 

Injektionsbrunnen (Eckposition der Anordnung), drei benachbarte Brunnen (Randposition) oder vier 

benachbarte Brunnen (Mittelposition) haben. Im Gegensatz dazu hat der Förderbrunnen bei einer 

einfachen Dublettenanordnung nur einen Nachbarbrunnen. 
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4.6  Modellparameter 

In diesem Unterkapitel werden die relevanten Parameter aufgeführt, die in den numerischen 

Simulationen verwendet werden. Weiterhin werden die verschiedenen Modellszenarien in Bezug auf den 

Parameterbereich vorgestellt (Tab. 4.1). Dies wiederum ermöglicht es, die unterschiedlichen 

geologischen Bedingungen zu berücksichtigen, die in den verschiedenen mesozoischen Sandstein-

Aquiferen im NDB anzutreffen sind. Hierzu wird eine Reihe von vordefinierten und durchschnittlichen 

Werten für die Lagerstättenqualitätsparameter verwendet, die in früheren Studien identifiziert wurden 

(z. B. Wolfgramm et al. 2014; Franz et al. 2018a). Basierend auf Wolfgramm et al. 2014 und Franz et al. 

2018a variieren die Mächtigkeiten der mesozoischen Sandstein-Reservoirs im Durchschnitt zwischen 20 

und 40 m. Darüber hinaus dokumentierten die Autoren auch außergewöhnlich hohe Porositäts- und 

Permeabilitätsbereiche von bis zu 25 % bis 30 % bzw. 1000 bis 5000 mD. Die verwendeten 

Parameterbereiche sind in Tab. 1 aufgeführt, wobei weniger durchlässige hydraulische Einheiten in 

Betracht gezogen werden, um die Wahrscheinlichkeit des Auftretens von hydraulischen Einheiten 

unterhalb solch außergewöhnlich hoher Durchlässigkeiten abzudecken. Da die im NDB angetroffenen 

Sandsteinformationen ein proportionales Verhältnis von Porosität und Permeabilität aufweisen (z. B. 

Moeck 2014; Dethlefsen et al. 2014), werden diese beiden Parameter kombiniert.  

 

Tab. 4.1: Spezifische Modellparameterkombinationen, die in verschiedenen Simulationsszenarien verwendet 

wurden. Die Parameter wurden entsprechend den Lagerstättenbedingungen in den mesozoischen 

Sandsteinformationen des Norddeutschen Beckens und den aus thermodynamischen und technischen 

Überlegungen abgeleiteten Betriebsparametern variiert.  [Mantei et al. 2025] 

 

Parameter Akronym Werte Einheit Referenz 

Bohrungsabstand 2a 500; 700; 900; 1200 m 

Typisch verwendete Werte in 

sedimentären, geothremischen Play types 

(e.g. Blank et al. 2021; Meneses Rioseco et 

al. 2022) 

Reservoirmächtigkeit M 20; 25; 30; 35 m 

Repräsentative Mächtigkeit nach 

Wolfgramm et al. 2014 und Franz et al. 

2018a 

Injektionstemperatur TInj 17; 20; 23; 26 °C 

Entsprechend den Produktionstemperaturen 

mitteltiefer geothermischer Ressourcen und 

den thermodynamischen Bedingungen in 

den Rohrleitungen, um Ausfällungen zu 

vermeiden 

Förderrate Q 30; 40; 50; 60 l/s 

Unter Berücksichtigung der für die 

Zielformationen typischen hydraulischen 

Reservoirbedingungen und der bestehenden 

Betriebsprofile 

Permeabilität Aquifer Ⱦaf 1; 100; 400; 800 mD 

Konservative durchschnittliche Werte (nach 

Wolfgramm et al. 2014 und  Franz et al. 

2018a) 

Porosität Aquifer ūaf 15; 20; 25; 30 - 

Typische Durchschnittswerte  (nach  

Wolfgramm et al. 2014 und  Franz et al. 

2018a) 
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Die Autoren weisen darauf hin, dass es sich bei der parametrischen Sensitivitätsanalyse um eine 

Einzelfaktoranalyse (one-factor-at-a-time, AOT) handelt, bei der ein szenariobasierter Ansatz verwendet 

wird. Es werden die Vor- und Nachteile eines geothermischen Dubletten-Arrays im Vergleich zu einer 

einzelnen geothermischen Dublette verglichen und quantifiziert, um daraus die komplexen 

thermohydraulischen Wechselwirkungen zwischen geothermischen Mehrbrunnensystemen 

veranschaulichen zu können. Dies ermöglicht auch eine Diskussion mit früheren analytischen 

Ergebnissen, die in Jobmann & Schulz (1989) und Schulz (1987) vorgestellt wurden. Um ein Ranking-

Schema vorzustellen, werden die absoluten Veränderungen der Leistungsparameter durch die Variation 

der betrachteten Einflussfaktoren dargestellt (Tab. 4.1) und entsprechend aufgelistet. Diese drei 

Leistungsparameter sind (I) die Zeit des Auftretens des thermischen Durchbruchs tTB, (II) die maximale 

Abk¿hlgeschwindigkeit æTmax und (III) die Endtemperatur Tmin. Frühere Arbeiten, z. B. Bauer et al. 

(2019), Zhang et al. (2019), Wang et al. (2021) oder Han et al. (2024), die eine kleine und diskrete Anzahl 

von Simulationsszenarien verwendeten, haben eine ähnliche Methodik in Bezug auf die Rangfolge der 

Auswirkungen der einzelnen Parameter angewandt, um einen steilen Anstieg der 

Parameterkombinationen zu vermeiden, der allgemein als ĂFluch der Dimensionalitªtñ bekannt ist 

(Bellman 2003, Bauer et al. 2019). 

4.7 Ausgewählte Ergebnisse der numerischen Simulation 

Im Folgenden werden einige ausgewählte Ergebnisse der numerischen thermohydraulischen 

Simulationen vorgestellt. Detaillierte Ergebnisse sind Mantei et al. (2025) zu entnehmen. Der 

Schwerpunkt der Analyse lag auf dem Einfluss verschiedener Steuerfaktoren (siehe Tab. 1) auf die 

thermische Durchbruchszeit tTB, die maximale Abk¿hlungsrate æTmax und die Endtemperatur Tmin an 

den Förderbohrungen. Zusätzlich wird der Einfluss der Anzahl der benachbarten Bohrungen auf die oben 

genannten Leistungsparameter des Systems dargestellt. Vorab wird darauf hingewiesen, dass 

Simulationen mit einer Lagerstättendurchlässigkeit Ⱦ von 1 mD und einer Porosität ū von 15 % 

durchgeführt werden, um Endglied-Szenarien zu berücksichtigen. Dieses Szenario ist jedoch rein 

hypothetisch und als hydrothermales Reservoir auch höchst unrealistisch. Die daraus resultierenden 

Drücke würden jenseits des Bruchgradienten liegen. Alle anderen Szenarien sollen die unterschiedlichen 

geologischen, geothermischen und hydrogeologischen Gegebenheiten in den mesozoischen 

Sandsteinformationen des NGB veranschaulichen. 

 

Folgende Erkenntnisse konnten gewonnen werden: 

Á In Bezug auf die Zeit des thermischen Durchbruchs tTB wurde folgendes Ranking der 

Einflussfaktoren ermittelt: (I) Abstand zwischen den Bohrungen, (II) Pumprate, (III) 

Mächtigkeit, (IV) Anzahl der benachbarten Bohrungen, (V) Porosität - Permeabilität und (VI) 

Injektionstemperatur. (Abb. 4.4, 4.5 und 4.6) 

Á Hinsichtlich der maximale Abk¿hlungsrate æTmax wurde die folgende Rangfolge des Einflusses 

festgestellt: (I) Abstand zwischen den Bohrlöchern, (II) Pumprate, (III) Injektionstemperatur, 

(IV) Anzahl der benachbarten Bohrlöcher, (V) Mächtigkeit und (VI) Durchlässigkeit - Porosität. 

(Abb. 4.7) 

Á In Bezug auf die Endproduktionstemperatur Tmin kann der Grad der Auswirkung in der folgenden 

Rangfolge ausgedrückt werden: (I) Abstand zwischen den Bohrlöchern, (II) Pumprate, (III) 
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Injektionstemperatur, (IV) Anzahl der benachbarten Bohrlöcher, (V) Mächtigkeit und (VI) 

Permeabilität - Porosität. (Abb. 4.8) 

Á Der Vergleich eines geothermischen Dublettenarrays mit einer Einzeldublette in Bezug auf die 

Leistungsparameter führt zu folgenden Ergebnissen: (I) Zeit des Auftretens des thermischen 

Durchbruchs tTB (Dublettenarray) > tTB (einzelne Dublette), (II) maximale Abkühlungsrate nach 

tTB, æTmax (Dublettenarray) > æTmax (Einzeldublette), und (III) je höher die Zahl n (benachbarte 

Bohrungen), desto niedriger die Endproduktionstemperatur Tmin. 

Darüber hinaus wird einerseits eine viel größere Verzögerung von tTB, nämlich 17 ± 3 %, in 

einem Dublettenarray im Vergleich zu einer Einzeldublette festgestellt, während Jobmann & 

Schulz (1989) nur eine Verzögerung von 5 % unter Verwendung eines semi-analytischen 2D- 

Modells vorhersagten. Dies verbessert die Abschätzung des geothermischen Potentials bei 

Nutzung eines Dublettenarrays erheblich, insbesondere die Menge der gewinnbaren Wärme bis 

zum thermischen Durchbruch. 

Á Andererseits wird die maximale gewinnbare Wärmemenge in einer geothermischen 

Einzeldublette wesentlich höher als in allen individuellen Förderbrunnen des Dublettenarrays 

ausfallen, da letzteres eine hºhere maximale Abk¿hlungsrate æTmax (0,1 °C/a) und niedrigere 

Endfördertemperatur Tmin (im Durchschnitt 2 °C bis 5 °C) nach dem thermischen Durchbruch 

aufweist. 

 

 

Abb. 4.4: Einfluss des Bohrlochabstands auf die Zeit des Auftretens des thermischen Durchbruchs. 

Porosität und Permeabilität werden farbig dargestellt, die Reservoirmächtigkeit durch die 

zunehmende Größe der Datenpunkte (ausgefüllte Kreise). Der linke Plot zeigt den Datensatz 

für das Modell der geothermischen Dublettenarrays, der rechte Plot für die geothermische 

Einzeldublette. (Mantei et al. 2025) 
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Abb. 4.5: Einfluss der Förderrate auf die Zeit des Auftretens des thermischen Durchbruchs, 

Bohrlochabstand 2a = 500 m. (Mantei et al. 2025) 

 

 

Abb. 4.6: Einfluss der Anzahl der benachbarten Bohrungen auf die Zeit des Auftretens des thermischen 

Durchbruchs, Bohrlochabstand 2a = 900 m. (Mantei et al. 2025) 
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Abb. 4.7: Einfluss der Injektionstemperatur auf die maximale Abkühlungsrate, 2a = 500 m. Die Variation der 

Förderrate wird durch unterschiedliche Farben und die Anzahl der benachbarten Brunnen mit Hilfe 

unterschiedlicher Formen der Datenpunkte (Symbole) dargestellt. (Mantei et al. 2025) 

 

 

Abb. 4.8: Einfluss der Anzahl der benachbarten Bohrungen n auf die Endtemperatur. Der Porositäts- und 

Permeabilitätssweep wird mit Hilfe verschiedener Farben dargestellt, der Mächtigkeitssweep durch die 

zunehmende Größe der Datenpunkte (durchgezogene Kreise). Der Abstand zwischen den Bohrungen 

beträgt 500 m. (Mantei et al. 2025) 
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4.8 Diskussion 

Jobmann & Schulz (1989) schätzten, dass im Falle einer regelmäßig angeordneten geothermischen 

Dublettenanordnung oder gitterförmigen Konfiguration die Zeit des Auftretens des thermischen 

Durchbruchs im Vergleich zu einer einzelnen Dublette um mehr als 5 % verlängert wird. Was die 

thermische Lebensdauer anbelangt, so verlängert sich diese im Vergleich zu einer einzelnen Dublette 

ebenfalls auf fast 12 %. Generell bestätigen die Simulationsergebnisse die analytischen Ergebnisse von 

Jobmann & Schulz (1989), z. B. den Vergleich zwischen einem geothermischen Dublettenarray und einer 

Einzeldublette hinsichtlich der Leistungsparameter: 

I. tTB (Dublettenarray) > tTB (Einzeldublette),  

II.  æTmax (Dublettenarray) > æTmax (Einzeldublette), 

III.  Je höher die Anzahl der benachbarten Bohrungen n, desto niedriger Tmin.  

Allerdings zeigen die Simulationsergebnisse eine viel größere Verzögerung von tTB von 17 ± 3 % in 

einem Dublettenarray-Layout im Vergleich zu einem Einzeldubletten-Layout voraus, während Jobmann 

& Schulz (1989) nur eine Verzögerung von 5 % voraussagten. Dadurch werden die Vorteile einer 

geothermischen Dublettenarrays erheblich verstärkt, insbesondere die Menge der entziehbaren Wärme 

bis zum thermischen Durchbruch. Diese Diskrepanz ergibt sich aus der Tatsache, dass ein numerisches 

3D-Modell verwendet wurde, während Jobmann & Schulz (1989) nur ein 2D-Modell mit einer 

beträchtlichen Anzahl von vereinfachenden Annahmen wie einem direkten Grundwasserfluss zwischen 

Injektions- und Produktionsbohrungen verwendet haben. Darüber hinaus wird festgestellt, dass die 

Eigenschaften des Reservoirs tatsächlich einen Einfluss auf tTB haben, da sich die Druckgradienten in 

einem dichten Aquifer (mit geringer Durchlässigkeit und geringer Porosität) von denen in einem 

poröseren Aquifer (mit hoher Durchlässigkeit und hoher Porosität) unterscheiden, da sich die relativen 

Fließwege zwischen der Injektions- und der Förderbohrung deutlich unterscheiden (siehe Mantei et al. 

2025 für mehr Details). Basierend auf den Simulationsergebnissen, die systematisch für verschiedene 

Kontrollparameter erhalten wurden, kann die von Jobmann & Schulz (1989) vorgeschlagene analytische 

Formel für tTB nicht durch einen zusätzlichen Vorfaktor angepasst oder korrigiert werden, da die 

Kontrollfaktoren auf die Zeit des Auftretens des thermischen Durchbruchs nichtlinear wirken, was eine 

detaillierte numerische Berechnung erfordert. 

Im Hinblick auf die langfristige Leistung und Lebensdauer eines geothermischen Dublettensystems 

wurde die Bedeutung einer detaillierten und systematischen Analyse der Fördertemperatur nach dem 

Auftreten des thermischen Durchbruchs aufgezeigt, die bisher nicht in diesem Umfang diskutiert wurde 

(Jobmann & Schulz 1989; Willems et al. 2017a; Willems et al. 2017b; Meneses Rioseco et al. 2018; 

Blank et al. 2021). In diesem Zusammenhang zeigten die Simulationsergebnisse, dass die Reihenfolge 

des Einflusses von Betriebs- und Lagerstättenqualitätsparametern auf die maximale Abkühlungsrate 

æTmax und die Produktionsendtemperatur Tmin von der Zeit des Auftretens des thermischen Durchbruchs 

tTB verschieden ist. Der langfristig wirtschaftliche Betrieb solcher geothermischer Einzel- und 

Mehrfachbohrungsanlagen wird daher stark von der ermittelten Rangfolge der Kontrollfaktoren 

beeinflusst. Die Größenordnung der Auswirkungen dieser Faktoren variiert über die thermische 

Nutzungsdauer einer geothermischen Anlage und hängt vom betrachteten Mehrfachbohrlochmuster ab. 

Bei geothermischen Reservoiren mit niedriger Enthalpie und mittlerer Tiefe ist die Maximierung der 

geothermischen Energieproduktion auf nachhaltige Weise und die Bereitstellung einer ausreichenden 

Wärmeversorgung für die umliegenden Städte ein ständiges Anliegen. Während frühere Studien (z. B. 
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Jobmann & Schulz 1989; Willems et al. 2017a; Willems et al. 2017b; Meneses Rioseco et al. 2018; Blank 

et al. 2021) sich in ihren Fallstudien meist auf allgemeine Betriebsparameter wie den Abstand zwischen 

den Bohrungen und die Förderrate konzentrierten, berücksichtigten sie keine systematische Analyse 

weiterer Faktoren einflussreicher Kontrollfaktoren und deren Bedeutungsreihenfolge, da in den meisten 

Fällen ein bereits gut untersuchtes und erschlossenes Reservoir betrachtet wurde. 

Eines der Hauptziele dieser Studie ist die Abschätzung des mitteltiefen geothermischen Potenzials 

mesozoischer Sandsteinlagerstätten, indem ein relativ breiter Bereich von 

Lagerstättenqualitätsbedingungen abdeckt wird, um der Unsicherheit weniger erkundeter 

geothermischer Lagerstätten Rechnung zu tragen. Um dies zu erreichen, wurde ein zweckmäßiges 

Modell (fit-for-purpose model) entwickelt, das zum einen den Vergleich mit früheren Arbeiten 

ermöglicht und zum anderen repräsentativ für Channel-Belt-Reservoiren in mesozoischen 

Sandsteinformationen des NGB ist. Crooijmans et al. (2016), Winterleitner et al. (2018) und Hoheit et 

al. (2023) betonen, dass für die Optimierung, Quantifizierung und Effizienzvorhersage von Produktions- 

und Reservoirparametern auf geothermischen Dublettensystemen ein Layer-Cake-Modell ein 

wesentlicher Ansatz ist. Andererseits weisen Crooijmans et al. (2016) darauf hin, dass für ein 

heterogeneres Modell eine realistische Darstellung der Faziesheterogenität wichtig ist, um eine 

zuverlässige Vorhersage der Lebensdauer einer geothermischen Dublette an einem bestimmten Standort 

zu ermöglichen. Dies schränkt diese Arbeit dahingehend ein, dass heterogene Abschnitte bei der 

Leistungsanalyse nicht berücksichtigt werden können. 

Eine weitere Einschränkung der vorliegenden Studie ist die fehlende Berücksichtigung möglicher 

hydraulischer Anisotropien, z. B. ablagerungsbedingte präferentielle Fluidströmung oder präferentiell 

orientierte Durchlässigkeiten. Außerdem könnte ein heterogenes Temperaturfeld, das aus 

halokinetischen Prozessen resultieren könnte, für eine spezifische Fallstudie genauer sein. Darüber 

hinaus würde eine komplexere Studie die Auswirkungen verschiedener abweichender 

Bohrlochkonfigurationen, wie z. B. schräge oder horizontale Bohrlöcher, berücksichtigen. Zu den 

weiteren Einschränkungen der Studie gehört die Wahl einer konstanten Viskosität und Dichte, 

insbesondere für das Fluid. Für das ursprüngliche Reservoir und den stationären Zustand können diese 

Parameter als konstant angesehen werden. Bei einem aktiven geothermischen Dublettenbetrieb kann die 

kühlere Injektionstemperatur des reinjizierten Fluids jedoch Auswirkungen auf die Gesamtviskosität und 

-dichte des Reservoirfluids haben (z. B. Saeid et al. 2014; Shi et al. 2023). Durch die Kaltwasserinjektion 

kommt es zu einem Anstieg der Viskosität, der Dichte und damit zu einer Erhöhung des 

Fließwiderstandes des Thermalwassers, was zu einem Druckanstieg führt und auch mögliche 

Verstopfungsprozesse auslösen kann (Luo et al. 2023; Shi et al. 2023). Infolgedessen würde sich die 

Ausdehnung der Kaltwasserfahne verlangsamen und somit auch der thermische Durchbruch verzögern. 

Werden jedoch Dichte- und Viskositätsschwankungen mit der Temperatur nicht berücksichtigt, wird der 

thermische Durchbruch und damit die Lebensdauer des geothermischen Systems unterschätzt (Saeid et 

al. 2014; Shi et al. 2023). Wird zusätzlich eine Variation der oben genannten Parameter angenommen, 

ergeben sich zwei Modellszenarien, die aufgrund der erhöhten Viskosität und des 

Strömungswiderstandes berücksichtigt werden müssen (Shi et al. 2023): 

 

A. Der Durchfluss bleibt konstant, aber der Druck steigt. 

B. Der Druck wird konstant gehalten, aber der Durchfluss bzw. die Förderrate nimmt ab. 
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Im Falle von Szenario A führt dies zu einem früheren thermischen Durchbruch (Shi et al. 2023) und 

könnte auch zu größeren Pumpenergieverlusten, aber insgesamt zu einem stabileren Energieertrag im 

Laufe der Zeit führen. In Szenario B hingegen ist ein späterer thermischer Durchbruch zu erwarten (Shi 

et al. 2023) und möglicherweise geringere Pumpenergieverluste, was jedoch zu einem geringeren 

jährlichen Energieoutput führen kann.  Da keine Variation z. B. der Viskosität berücksichtigt wurden, 

können diese beiden Szenarien nicht eintreten. Außerdem ermöglichte die Annahme einer konstanten 

Viskosität und Dichte einen besseren direkten Vergleich mit Jobmann & Schulz (1989), die alle 

physikalischen Parameter als isotrop und konstant betrachteten. Daher wurde ein zweckmäßiges, 

vereinfachtes Schichtkuchenmodell eingeführt. Für eine realistischere Abschätzung an einem realen 

Standort und eine potenzielle Entwicklung von geothermischen Anlagen müsste der verwendete Ansatz 

jedoch angepasst und weiterentwickelt werden. Ein Beispiel wäre die Integration einer komplexeren 

topologischen Struktur, um die Auswirkungen einer nicht konstanten Reservoirdicke auf die 

Systemleistung zu untersuchen. Folglich würde es sich um eine Fallstudie für einen bestimmten Standort 

handeln und nicht um einen allgemeinen Ansatz für ein ganzes PlayType. 

 

Im Hinblick auf die Zuverlässigkeit der Studie wurde eine konservative Schätzung der unterirdischen 

Eigenschaften und insbesondere des unterirdischen Temperaturfeldes verwendet. Lokale 

Wärmeanomalien, die häufiger im östlichen Teil des NGB auftreten, zeigen Temperaturen Ó 50 °C 

(Agemar et al. 2012). Somit zeigt diese Studie eine untere Grenze der mitteltiefen geothermisch 

gewinnbaren Wärme. Andererseits können regionale Salzstrukturen und Verwerfungen im 

Norddeutschen Becken die möglichen Gebiete für die Installation einer geothermischen Dublettenanlage 

einschränken. Insbesondere die Geologie des NGB kann sehr viel komplexer sein, z.B. finden sich lokal 

hochdurchlässige Sandsteine neben gering durchlässigen Tonsteinen, wie in der oberen und unteren 

Deltaebene eines deltaischen Rinnengürtelsystems (Franz et al. 2018a).  

Frick et al. (2022) analysierten ebenfalls das Potenzial der mesozoischen Sandsteinformationen im NDB 

und betrachten mesozoische Sandsteinformationen explizit als homogene poröse Medien für die 

quantitative Abschätzung der effektiven Aquifermächtigkeit. Darüber hinaus betonen die Autoren die 

Tatsache, dass, obwohl in bestimmten Teilen der mesozoischen Lagerstätten eine heterogene Verteilung 

der siliziklastischen Fazies vorhanden sei, es für die Abschätzung des geothermischen Potenzials jedoch 

sicher sei, Sandsteinlagerstätten als homogene Einheit auf einer Makroebene anzunehmen. Im Hinblick 

auf eine allgemeinere Bewertung, einen Überblick oder die Identifizierung vielversprechender 

geothermischer Ressourcen sind daher homogene Lagerstätten die bevorzugte Modellwahl. 

Es wird betont, dass nur die Verwendung eines zweckmäßigen Lagerstättenmodells einen direkten 

Vergleich mit den semianalytischen Ergebnissen von Jobmann & Schulz (1989) ermöglicht. Für 

Optimierungs- und große parametrische Studien, bei denen eine große Anzahl von Simulationen 

durchgeführt werden muss, wird empfohlen, dass das Reservoirmodell so effizient wie möglich gestaltet 

und nicht mit kleinräumigen Details überfrachtet werden sollte. 

4.9 Fazit 

Mittels der vorliegenden Studie Mantei et al. (2025) wird ein Modellierungs- und Simulationsrahmen 

für die Bewertung des geothermischen Potenzials in mittlerer Tiefe geschaffen, welcher für die in 
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porösen mesozoischen Sandsteinformationen im Norddeutschen Becken von Relevanz ist. Die 

Abdeckung eines Untersuchungsgebietes mit geothermischen Dublettenarrays ermöglicht die 

Abschätzung der aus dem Untergrund extrahierbaren Wärme. Auf der Grundlage der geologischen Daten 

und der für das Untersuchungsgebiet und die angestrebten Tiefen typischen Reservoireigenschaften 

wurden systematisch die Bedingungen für eine optimale und nachhaltige Erschließung der fraglichen 

mitteltiefen geothermischen Ressourcen untersucht. Zur Veranschaulichung der Vor- und Nachteile von 

Multibohrloch-Layouts wurde die Leistung eines Dubletten-Arrays mit einer einzelnen Dublette 

verglichen. Darüber hinaus wurden die gewonnen Ergebnisse mit früheren halb-analytischen Lösungen 

gegenübergestellt, um die Bedeutung einer zuverlässigeren Bewertung des geothermischen Potenzials 

durch numerische 3D-Modellierung hervorheben zu können. 

Folglich liefert diese Studie durch die parametrische Ein-Faktor-auf-pro-Zeitpunkt (AOT)-Analyse 

detaillierte Einblicke in das komplexe Verhalten und die gegenseitigen Abhängigkeiten der steuernden 

Faktoren auf die langfristige Reservoirleistung, die in Einzeldublette und Mehrfachdubletten erzielt 

werden kann. Darüber hinaus werden die komplexen thermohydraulischen Wechselwirkungen zwischen 

mehreren geothermischen Bohrungen, insbesondere nach dem Auftreten des thermischen Durchbruchs, 

in dieser Arbeit zum ersten Mal ausführlich dargestellt. Obwohl die Modelleigenschaften von den 

geologischen, geothermischen und hydrogeologischen Bedingungen im Norddeutschen Becken 

inspiriert wurden, die in den Channel-Belt-Reservoiren der mesozoischen Sandsteinformationen im 

NDB anzutreffen sind, kann die in dieser Arbeit entwickelte Methodik auch auf andere geothermische 

Spieltypen mit ähnlichen Bedingungen angewendet und übertragen werden. 

Die Folgearbeiten werden sich auf ein geothermisches Play-Level innerhalb eines mesozoischen 

Hauptreservoirs des NGB konzentrieren. Bei der anvisierten geologischen Schicht handelt es sich um 

die Exter-Formation des Oberen Keupers (Rhät) in der Darß-Region in Mecklenburg-Vorpommern. 

Insbesondere soll die Leistungsfähigkeit eines geothermischen Dublettensystems in einem 

faziesgesteuerten Modell analysiert werden, das die hochkomplexen Durchlässigkeitsstrukturen des 

rhätischen Deltasystems bzw. des rhätischen distributiven Fluvialsystems beschreibt. Die Modellierung 

erfolgt mit der prozessbasierten Simulationssoftware FLUMYÊ und ergänzenden Bohrlochdaten eines 

erweiterten Gebietes. Dieser Modellierungsrahmen wird eine realistische Nachbildung eines 

mäandrierenden Deltakanalsystems und seiner zugehörigen Ablagerungen auf der Reservoir-Skala 

ermöglichen, wobei die Kanalevolution durch Migration, Cut-off und Avulsionen berücksichtigt wird 

(FLUMYÊ 2024). 
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Der Part des āMaschinellen Lernensó (ML) in Arbeitspaket 3 konnte aus Kapazitªtsgr¿nden nicht am 

LIAG umgesetzt werden. Da die Ziele im Bereich der numerischen Modellierung und der interaktiven 

Wärmepotenzialdarstellung auch ohne ML erreichbar waren, wurde darauf verzichtet.  
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4.11  Fallstudie in der Darß-Region (NO-Deutschland) 

4.11.1 Einführung 

Die genaue Nachbildung von Ablagerungsräumen für reservoirtechnische Zwecke erfordert ein 

detailliertes Verständnis geomorphologischer und sedimentologischer Prozesse, insbesondere in 

Flusslaufsystemen. Ein besonderes Sedimentsystem ist das rhätische distributive Fluviatilsystem 

(RDFS), das sich während der Obertrias im Norddeutschen Becken entwickelt hat und ein vorrangiges 

Ziel für die Nutzung geothermischer Energie ist. Durch die Kombination eines daten- und 

modellgestützten Ansatzes wird erstmals das Ablagerungsmilieu der rhätischen Unteren Exter-

Formation im Darß-Gebiet im Nordosten von Mecklenburg-Vorpommern, Deutschland reproduziert. In 

dieser Region finden sich hohe Sandsteinmächtigkeiten im Reservoir des distributiven Kanalgürtels, der 

aus verschiedenen Faziestypen mäandrierender Flussläufe besteht. Diese Faziestypen werden mit der 

prozessbasierten und stochastischen Simulationssoftware FLUMYÊ realistisch modelliert, wodurch ein 

3D-Reservoirmodell des Untersuchungsgebiets entsteht. Zusätzlich werden vorhandene Bohrlochdaten 

in das benutzerdefinierte Multi-Sequenz-Szenario integriert, um die Simulation zu konditionieren. Ein 

neue überarbeitete, detailliertere Faziesklassifizierung der Bohrungen und das daraus entwickelte 3D-

Reservoirmodell ermöglichten ein besseres Verständnis des rhätischen Reservoirs und seines Potenzials. 

Mithilfe dieser Studie wird auf bisherige Werke wie Franz et al. (2015) aus dem Sandsteinfazies Projekt 

eingegangen und die Ergebnisse erweitert. Ein besonderes Merkmal ist hierbei die Überarbeitung der 

Fazies- und Reservoirpotentialkarten aus GeotIS für die Darß Region. 

4.11.2 Methodik 

Die Software FLUMYÊ wird von MINES PARIS PSL entwickelt und erlaubt eine realistische 

Simulation von mäandrierenden Kanalsystemen in fluviatilen und turbiditischen Milieus (FLUMY 

2025). Da die Software prozessbasiert und stochastisch aufgebaut ist, können diverse 

Simulationsszenarien und -realisationen erstellt werden (Abb. 4.9). Mithilfe von Bohrloch- oder 

Seismikdaten kann die Simulation ergänzend dazu auch konditioniert werden und als 3D-Model für 

übliche Reservoirmodelliersoftware wie Petrel oder SKUA exportiert werden (FLUMY 2025). Da sich 

in der Darß-Region eine Vielzahl an Bohrungen (>25) befindet, eignet sich diese kombinierte 

Herangehensweise der Modellierung sehr gut. Während der Simulation werden verschiedene 

Faziestypen aufgrund der Kanalmigration und -avulsion abgelagert, erodiert oder ersetzt (Abb. 4.9, 

FLUMY 2025). 
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Abb.4.9: Faziestypen in der FLUMYÊ Simulation für fluviatile Systeme (FLUMY 2025). 

  

Bezüglich der Unteren Exter-Formation (UEF) sind zwei Untereinheiten von reservoirtechnischer 

Relevanz für die Geothermie, die Untere Exter 2 und die Untere Exter 3 (Franz et al. 2018, Barth 2019). 

Diese beiden Formationen unterscheiden sich insofern in der Darß-Region, als dass für die UEF II nur 

ein stark begrenzter Kanalgürtel mit erhöhten Sandsteinmächtigkeiten vorliegt (Abb. 4.10). Hingegen 

lässt sich für UEF III ein weitläufiger Kanalgürtel mit durchgehend erhöhten Sandsteinmächtigkeiten 

vorfinden (Abb. 4.11).  
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Abb. 4.10: Übersichtskarte der Unteren Exter II Formation mit Faziestypen und Sandsteinmächtigkeiten im Darß-

Gebiet, Nordöstlicher Teil des Norddeutschen Beckens. Modifiziert nach Franz et al. (2015) und FIS-

GP (2025). (Mantei et al., in prep) 

 


























