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Die Auswertung der Übung zeigt eine insgesamt sehr gute Zusammenarbeit zwischen allen 

beteiligten Einsatzkräften und Unternehmen. Die detaillierte Vorbereitung führte zu einem 

hohen Kenntnisstand über Abläufe und Verantwortlichkeiten, die Alarmierung funktionierte 

realitätsnah und erfolgreich, und die Wasserförderung konnte über mehrere Tage stabil 

aufrechterhalten werden. Gleichzeitig wurden weitere Optimierungspotenziale identifiziert, 

unter anderem in der Etablierung einer noch stärker skalierbaren Führungsstruktur, in der 

Verbesserung der Kommunikationsmittel und -wege, beim verstärkten Einsatz von Lotsen 

und Kurierdiensten im Einsatzgebiet sowie bei der Vorhaltung von Ersatzteilen direkt vor Ort. 

Zusammenfassend konnte mit der Übung „Aue 13“ die Einsatzbereitschaft des Nothilfe-

Konsortiums erfolgreich getestet und demonstriert werden. Die gewonnenen Erkenntnisse 

leisten einen wesentlichen Beitrag zur Weiterentwicklung der Notfallvorsorge und zur 

Stärkung der gemeinsamen Gefahrenabwehr innerhalb der E&P-Industrie. 
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Abstract 

Efficient cuttings transport is essential for safe and cost-effective drilling, particularly in 
extended-reach and geothermal wells where hole cleaning poses increasing challenges. 
Accurate prediction of cuttings removal requires detailed understanding of complex multiphase 
flow interactions between drilling fluid and particles. This work builds upon high-resolution 
CFD-DEM simulations used to generate datasets of cuttings transport in annular flow, 
systematically exploring operational parameters such as flow velocity, drill string rotation, 
particle size, and concentration. Focusing on surrogate models trained to predict the average 
particle velocity, we utilize an enriched dataset created by generating new input points via Latin 
Hypercube Sampling (LHS) and evaluating these points with Gaussian Process Regression 
(GPR) trained on the original sparse dataset. Analysis of the tree-based model response 
curves across the parameter space reveals that surrogate models trained on the enriched 
dataset generally exhibit smoother predicted trends compared to those trained solely on 
sparse data. Among the models, Random Forest shows the most significant improvements in 
smoothness and physical interpretability. XGBoost also demonstrates smoother responses 
than before, though some unphysical discontinuities remain, particularly in parameters with 
smaller influence. Decision Tree Regression, however, continues to produce pronounced 
jumps despite the enriched data. These findings highlight the critical role of carefully curated 
numerical data and comprehensive surrogate model evaluation in developing physically 
meaningful and reliable surrogate models for drill cuttings transport. 

Introduction 

Modeling drill cuttings transport is intrinsically complex due to the multiphase nature of the flow 
and nonlinear interactions between drilling fluid, solid particles, and geometry (Xu et.al., 2025). 
Traditional empirical or simplified models often rely on measurement data from experimental 
databases to relate operational parameters to cuttings behavior (Agwu et al., 2020; Goldstein, 
& Coco, 2014; Lv et al., 2024; Rooki et al., 2012; Maiti et al. 2021; Rushd et al., 2021). These 
data-driven models, while valuable, face limitations in controlling parameter ranges, sampling 
density, or capturing detailed physics under diverse drilling scenarios. Measurement data can 
be incomplete or inconsistent, complicating surrogate model construction and generalization 
(Refaie et al., 2026). 

In contrast, high-fidelity numerical simulations using coupled Computational Fluid Dynamics – 
Discrete Element Method (CFD-DEM) models provide a physics-based alternative to generate 
detailed datasets capturing fluid-particle interactions and transport phenomena accurately 
(Aragall et al., 2015; Shirangi et al. 2022; Naderi & Khamehchi, 2018; Miao et al., 2023; Al-
Hadeethi & Moosavi, 2025; Olawale et al., 2021). Such simulations enable systematic 
exploration of operational and geometric variables in a controlled and customizable way, 
generating valuable datasets for surrogate modeling. While they do require significant 
computational resources and careful numerical design, to ensure accuracy and efficiency, their 
costs remain substantially lower and more manageable than those of physical experiments or 



 

 

field measurements. Moreover, advancements in high-performance computing (HPC) facilities 
have made these simulations increasingly accessible and practical for complex drilling 
applications.  
Our approach leverages this advantage by integrating three critical elements: (1) parameter 
variation to comprehensively and systematically cover relevant operational ranges including 
flow rate, drill string rotation, particle size, and concentration; (2) numerical calculations via 
rigorous CFD-DEM simulations to generate high-quality, physically consistent data of cuttings 
transport in annular geometry; and (3) machine learning (ML) modeling to build fast, accurate 
surrogate models able to predict key outputs such as averaged particle velocity for use in real-
time drilling simulators. Building on our previous work on surrogate modeling using CFD data 
(Skinder et al., 2026, under review), this study moves in the direction of dataset enrichment 
and evaluates its impact on the smoothness and physical consistency of tree-based surrogate 
model predictions. 

CFD-DEM calculations and the MPPIC Approach 

 
The core of our numerical data generation is a coupled Computational Fluid Dynamics–
Discrete Element Method (CFD-DEM) model, resolving the multiphase flow of drilling fluid 
carrying discrete cuttings particles within an annular wellbore segment. This approach 
captures detailed fluid-particle interactions with high physical fidelity. 
 
The geometry consists of a vertical annulus representing the borehole section between the 
drill string (inner cylinder) and the borehole wall (outer cylinder). The domain length is 1 m, 
with inner and outer radii 𝑟𝑖  = 0.0625 m and 𝑟𝑎 = 0.125 m, respectively. The inner cylinder 
rotates at angular velocity ω, simulating drill string rotation, while the outer cylinder remains 
stationary. 
 

 
Figure 1: a) Annulus model and b) discretization for the numerical calculations (Skinder et al., 2026, under review) 

No-slip boundary conditions enforce zero fluid velocity at the inner and outer walls. Axial inlet 
and outlet employ periodic boundary conditions, enabling continuous, fully developed flow by 
allowing fluid and particles exiting one end to re-enter at the other, minimizing end effects. 
 
A structured hexahedral mesh with ~1,024,000 cells discretizes the domain. Mesh refinement 
resolves key flow features, such as Taylor vortices induced by rotation and axial flow. The 
mesh resolution balances computational cost and accuracy by keeping particle diameters 
roughly four times smaller than the local mesh length scale, capturing fluid-particle momentum 
exchange accurately. Boundary layer refinement was omitted to meet this condition, after 
validation showed negligible impact on the laminar annular flow profiles. 



 

 

 
The fluid phase is described by the Navier-Stokes equations: 
 
 𝜕(𝛼𝑓𝜌𝑓)

𝜕𝑡
+ ∇ ∙ (𝛼𝑓𝜌𝑓𝑢⃗ 𝑓) = 0 (1) 

 
 𝜕(𝛼𝑓𝜌𝑓𝑢⃗ 𝑓)

𝜕𝑡
+ ∇ ∙ (𝛼𝑓𝜌𝑓𝑢⃗ 𝑓𝑢⃗ 𝑓) = −𝛼𝑓∇𝑝 + ∇ ∙ (𝛼𝑓𝝉) + 𝑔 𝜌𝑓𝛼𝑓 + 𝑀⃗⃗ 𝑓𝑝 (2) 

 
where 𝛼𝑓  is fluid volume fraction, 𝜌𝑓 fluid density, 𝑢⃗ 𝑓 fluid velocity, 𝑝 pressure, 𝝉 viscous stress 

tensor, and 𝑀⃗⃗ 𝑓𝑝 momentum exchange from fluid-particle interaction. 

 
Particles are tracked individually via Newton’s second law, 
 
 

𝑚𝑝,𝑖

𝑑𝑢⃗ 𝑝,𝑖

𝑑𝑡
= 𝑚𝑝,𝑖𝑔 + 𝐹 𝑐,𝑖 + 𝐹 𝑓𝑝,𝑖 (3) 

 

where 𝑚𝑝,𝑖 and 𝑢⃗ 𝑝,𝑖 denote particle mass and velocity, 𝐹 𝑓𝑝,𝑖 fluid-induced forces (drag and lift), 

and 𝐹 𝑐,𝑖 the inter-particle collision force. 

 
Unlike classical CFD-DEM approaches that explicitly resolve individual particle collisions, this 
work employs the Multiphase Particle-in-Cell (MPPIC) method implemented in OpenFOAM’s 
MPPICFoam solver. MPPIC models inter-particle stresses as a continuum field within 
computational cells, here using the model by (Harris & Crighton, 1994), implicitly accounting 
for particle collisions and enduring contacts rather than resolving them discretely. This 
mesoscopic treatment models the collisional stresses arising from particle interactions, 
representing their collective effect on momentum exchange and bridging microscale particle 
physics with a continuum approximation. 
 
This approach offers key benefits: 
 

1) Computational efficiency: It avoids the high cost of explicit collision handling in dense 
particulate flows. 

2) Suitability for larger particles: MPPIC better accommodates particles whose diameters 
approach or exceed multiple mesh lengths by stabilizing particle-particle interaction 
treatment, which is critical as we plan to incorporate larger particle sizes in future work. 

3) It is particularly effective in handling collisional stresses in high-concentration regimes 
typical of cutting transport in annuli. 

 
Fluid-particle momentum exchange terms incorporate drag using (Ergun, 1952) and (Wen & 
Yu, 1966) correlations, and lift forces via (Saffman, 1965 and 1968) and (Mei & Klausner, 1994) 
formulations. Particle trajectories are advanced using explicit Euler integration, and the solver 
uses small time steps for stable fully coupled phase interactions. 
 
Figure 2 presents a snapshot from a CFD-DEM simulation illustrating the upward transport of 
drill cuttings, modeled as spherical particles, within the annular space surrounding the drill 
string. The flow exhibits a spiral structure induced by drill string rotation. Under these flow 
conditions, axial flow combines with Taylor vortices to form spiral vortices, where particles tend 
to accumulate in the vortex centers, creating distinct spiral band-like formations. 
To enable modeling of cuttings transport at the larger borehole scale, we extract the average 
particle velocity averaged both spatially over the entire flow domain and temporally over a 20-
second window from the high-resolution simulation data. 
 



 

 

 
Figure 2: Snapshot from a CFD-DEM calculation with Taylor vortices. Particles move upwards in a spiral pattern 
due to drill string rotation. (Skinder et al., 2026, under review) 

 

Parameter Space Sampling and Surrogate Data Enrichment 
 
The parameters varied in this work, as well as their ranges, spanning the parameter space, 
are described in Table 1.  
 
Table 1: Parameter ranges covered in the original CFD-DEM dataset. 

Name lower bound upper bound 

Reynolds number 𝑹𝒆 156 1563 

Taylor number 𝑻𝒂 0 798 

Particle concentration 𝒄𝒑 0.1 vol-% 5 vol-% 

Particle diameter 𝒅𝒑 0.5 mm 5 mm 

 
The Reynolds number, characterizing the bulk flow, is defined as 
 
 
 

𝑅𝑒 =  
2 𝜌𝑓𝑢𝑓(𝑟𝑎 − 𝑟𝑖)

𝜇
 (4) 

 
where 𝑢𝑓 is the mean flow velocity in the axial direction, and 𝜇 is the dynamic viscosity of the 

fluid. The Taylor number is defined as 
 
 

𝑇𝑎 =  2(
𝜌𝑓𝜔

𝜇
)2𝑟𝑖

2 (𝑟𝑎 − 𝑟𝑖)
3

𝑟𝑎 + 𝑟𝑖
 (5) 

 
The original dataset used in (Skinder et al., 2026, under review) consists of 269 simulation 
runs based on a non-uniform grid sampling parameter design, where parameter values were 
chosen according to areas of interest. The dataset includes results for the mean particle 



 

 

velocity obtained from CFD-DEM calculations. 
 
A key challenge in developing surrogate models for drill cuttings transport lies in the generation 
and sampling of the input parameter space. In our study, we encountered a fundamental 
conflict between easy interpretability of data and the effectiveness of surrogate modeling. From 
a data analysis perspective, grid sampling enables systematic selection of discrete parameter 
values, allowing focused investigation of specific regions of interest rather than attempting to 
optimally cover the entire parameter space. This targeted approach supports clearer 
interpretation and visualization by concentrating samples where they matter most for analysis 
or plotting. 
However, even when selectively choosing grid points, grid sampling can become impractical 
in high-dimensional spaces or with finely discretized parameters due to the rapid increase in 
sampling points. As a result, the sampling often remains sparse relative to the continuous 
parameter space, leaving substantial gaps unpopulated (see Figure 1, blue points). These 
gaps pose challenges for surrogate model training, which typically benefits from denser and 
more uniformly distributed samples to accurately capture complex nonlinear relationships. 
 

 
Figure 3: Illustration of parameter space coverage. Blue: Grid sampling based variation producing sparse coverage 
(original dataset consisting of 269 data points), and red: Latin Hypercube Sampling better suited for surrogate 
modeling (enriched dataset, consisting of 1000 additional data points). 

 
To reconcile the conflict between interpretability and surrogate modeling needs, we adopted a 
two-stage workflow leveraging Gaussian Process Regression (GPR) (Rasmussen, 2004). 
GPR is a non-parametric, probabilistic machine learning method that models the relationship 
between inputs and outputs by assuming a Gaussian prior over functions and updating it 
according to observed data. Importantly, unlike many other regression methods, GPR provides 
quantified uncertainty estimates at each point in the input space. These predictive uncertainties 
indicate regions where the training data are sparse and predictions are less confident. 
The adopted workflow is as follows: 
 

1) Perform CFD-DEM simulations using a one-at-a-time parameter variation design to 
generate the original sparse dataset. 

 
2) Use Latin Hypercube Sampling (LHS) to generate a large number of new input points 

uniformly distributed across the parameter space. 
 

3) Employ a GPR model trained on the original sparse dataset to predict the average 
particle velocity at the LHS-generated input points, creating an enriched synthetic 
dataset. 

Serving as a more densely sampled basis, the enriched dataset serves as a basis for training 



 

 

tree-based surrogate models, which have shown to be very robust in our past studies, and 
generally benefit from denser sampling to improve accuracy and generalization. We adopted 
this synthetic data approach primarily to test whether these models exhibit improved behavior 
when trained on datasets with improved parameter space coverage. This step represents a 
conceptual departure from our prior work, where surrogate models relied exclusively on sparse 
datasets. 

While we currently rely on GPR to generate synthetic data, the ultimate goal is to use the GPR 
uncertainty estimates to selectively and iteratively run new high-fidelity CFD-DEM simulations 
in regions of greatest uncertainty. This active learning strategy would improve dataset 
coverage and surrogate model fidelity. Another aspect is the efficient allocation of 
computational resources by targeting only the most informative additional simulations. 
However, these further simulations remain future work, pending positive indications from the 
synthetic-data experiments. 

Results - Tree based Surrogate Models 

 
In this section, we compare the surrogate model results trained on the enriched dataset to 
those from the original sparse dataset, which were analyzed extensively in (Skinder et al., 
2026, under review). A key issue identified in the sparse dataset was the presence of 
unphysical step-like discontinuities in some tree-based model predictions. Notably, XGBoost, 
while performing best in standard evaluation metrics and demonstrating strong robustness 
even on small datasets, failed the physical consistency test due to these discontinuities. 
Gaussian Process Regression (GPR) and Extra Trees Regression (XTR) produced smoother 
and more physically consistent response curves. However, GPR exhibited reduced 
robustness, while XTR was not the best in terms of mean squared error (MSE), mean absolute 
error (MAE), and R2 performance.  
 
With the enriched dataset, created via synthetic GPR predictions, our objective is to improve 
the behavior of tree-based models, particularly XGBoost, which previously struggled with 
smoothness despite excellent statistical metrics.  
 
The response curves of both the original and the enriched dataset are compared in Figure 4. 
For all curves, all parameter values, that are not plotted, are kept constant at 𝑅𝑒 = 1562.5, 𝑇𝑎 

= 0, 𝑐𝑝= 1 vol-%, and 𝑑𝑝= 1 mm. 

 
Most models show improved smoothness on the enriched dataset, while XTR continues to 
exhibit the same level of smoothness in its predictions as seen with the original dataset. For 
DTR, smoothness improves only for Reynolds number and even worsens for Taylor number. 
XGBoost, while improving largely, still displays issues, especially with Taylor number and 
particle diameter. The most significant improvement is observed with Random Forest (RF), 
which previously showed some of the largest jumps but now produces some of the smoothest 
curves alongside XTR. 
It is important to note that none of the tree-based models produce perfectly smooth response 
curves. In future work, artificial smoothing could be considered to address this; however, such 
smoothing must be applied cautiously to avoid distorting the fundamental physical trends. 
Moreover, response curves require validation against additional simulations or experimental 
data. 
 
Sensitivity analysis reported in our earlier work showed that the Reynolds number explains 
more than 95% of the output variance. For the Reynolds number, all models perform relatively 
well, although DTR still shows notable discontinuities. For the other, smaller-effect parameters, 
some models show noticeable offsets relative to the synthetic GPR predictions. A possible 
explanation is that the synthetic data, generated by GPR trained on sparse original data, 



 

 

introduces some approximation errors, especially in less influential parameter directions where 
the original data provides limited information. Because these parameters contribute only 
marginally to output variance, the model’s predictions there are less constrained and more 
susceptible to noise or small biases from the surrogate generating the synthetic points. We 
expect better alignment once actual numerical simulations fill these enriched points. 
 
 

Original Dataset Enriched Dataset 

  

  

  

  
Figure 4: Response curves of ML models trained on the original dataset (left) and on the enriched dataset (right). 
 



 

 

Conclusions 

 
Through the application of data enrichment, we observed noticeable improvement in the 
performance of several tree-based surrogate models, particularly Random Forest. However, 
not all models benefited equally, and some discontinuities in the response curves persist. 
Additionally, offsets remain apparent for parameters with smaller influence on the output. 
These results suggest that while replacing the synthetic enriched data points with actual CFD-
DEM simulation results has the potential to enhance surrogate model accuracy and 
robustness, careful model selection is still needed, with emphasis on physical consistency. 
 
Our study also highlights an important lesson: while intuitive interpretability of datasets, such 
as obtained from a sparse, grid sampling based parameter variation, is valuable, 
considerations related to surrogate modeling performance must guide data generation 
strategies. Encouragingly, it is possible to balance both objectives by starting with interpretable 
sampling and progressively enriching the dataset through surrogate-based augmentation. 
Subsequently, this iterative process informs the selection of new parameter values for targeted 
CFD-DEM simulations, enabling the development of highly accurate, robust, and physically 
consistent surrogate models. In contrast, models trained solely on sparse data require a trade-
off between robustness and physical consistency. 
 
Looking forward, future research should focus on refining dataset enrichment approaches. For 
instance, our current enrichment process did not handle duplicate points nor explicitly account 
for regions of highest predictive uncertainty in the parameter space. Leveraging Gaussian 
Process Regression uncertainty estimates for active learning to select informative new 
simulation points is a promising direction, as outlined earlier. Additionally, dataset enrichment 
demonstrated improvements in the smoothness of surrogate response curves, motivating 
further work in this area. However, care must be taken with artificial smoothing techniques to 
preserve fundamental physical trends, especially for applications involving transient 
simulations. 
 
Beyond tree-based methods, exploring alternative surrogate modeling approaches such as 
Support Vector Regression or Artificial Neural Networks, including multilayer perceptrons, 
which have shown effectiveness in related drilling transport tasks, could broaden modeling 
capabilities. GPR could also not be evaluated as a modeling technique on the enriched 
dataset, as it was already used to generate the synthetic data points. When those points are 
replaced with CFD-DEM results, GPR should again become part of the model selection 
process, even though it did not prove to be as robust as the tree-based methods. 
 
From a computational simulation standpoint, future challenges for CFD-DEM include accurate 
handling of large, non-spherical particles and non-Newtonian drilling fluids. Incorporating semi-
resolved modeling strategies for such larger particles will be essential to realistically represent 
cuttings transport under these complex conditions. 
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Improvement of Drilling Personnel Capacity through Digital Twining and Drilling 
Well on Simulator 

R. Freifer, T. Trauth, S. Kroll, U. Hahne 

Herrenknecht Vertical GmbH, Schwanau, Germany 

The ultimate goal of becoming CO2 neutral by 2045 with the help of renewable energy is dependent on the 

rate of installation of that capacity. In the German deep geothermal prospect, the goals are to reach a 

capacity of 10 TWh by 2030 and to cover 25% of the domestic heating needs by 2045.(reference: Eckpunkte 

für eine Erdwärmekampagne-BMWK). These goals are inevitably linked to the drilling rig manufacturing 

capacity and drilling personnel availability in Europe. 

Since the boom of renewables around 2005, the capacity of drilling personnel in Germany has been 

shrinking strongly with some sources showing numbers of 2500 drilling personnel (reference: Statista). This 

is due to its strong tie to the Hydrocarbon E&P industry. Since Geothermal is a base load capable energy 

source, drilling technology is being revied. Advancements in rig technologies, such as automation and pipe 

handling, are making the work environment safer and the drilling faster. Much of the equipment is being 

automated and handled by new effective and safety conform systems. However, catching up with the set 

goals through equipment alone is not enough. The availability of drilling personnel is crucial for the operation 

of the new drilling rigs. Adequate training for the operation of the new rigs and its equipment is key for the 

success of deep geothermal drilling. 

Training of the drilling crews is either done on generic simulators with older rigs or directly on the rig, which is 

resource intensive and carbon heavy. Efforts were made for replicating drilling scenarios for training 

purposes (Reference: Höhn et al.) and real-time scenario analysis (reference: van Oort et al.). The proposed 

approach is to use function-based Digital Twin (DT) and Hardware-in-the-loop (HIL) systems to accelerate 

and enhance the training experience through a realistic Drilling Well on Simulator (DWOS) experience. This 

proposal aims to decrease training costs by reducing the training time and assisting with the de-risking of 

deep drilling projects. 

This work presents a training framework connecting DTs and DWOS. It is done by integrating a cyber chair 

from the new generation drilling rigs of Herrenknecht Vertical with a simplified DT of the newest 250 to 

Geothermal drilling rig. This DT delivers all functions of the equipment of the rig with accurate 

responsiveness and anti-collision program. The DWOS process incorporates drilling scenarios such as 

drilling ahead, kick detection and handling, loss of circulation, and stuck pipes that are handled by the DT. 
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Skalenübergreifende Modellierung von Bohrloch–Reservoir–Wärmepumpen-
Systemen für geothermische Dubletten mittels KI-basiertem Bohrloch-
Surrogatmodell 
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Für den wirtschaftlichen und zuverlässigen Betrieb geothermischer Dubletten ist eine präzise, gekoppelte 

Modellierung von Bohrloch, Reservoir und oberflächennaher Anlagentechnik erforderlich. Diese 

Systemkomponenten unterliegen jedoch stark unterschiedlichen räumlichen und zeitlichen Skalen, wodurch 

klassische vollphysikalische Ansätze schnell an ihre Grenzen stoßen. Insbesondere detaillierte 

Bohrlochmodelle besitzen eine viel feinere skalenbedingte Auflösung als Reservoir- oder Anlagenmodelle 

und erschweren dadurch konsistente, langzeitstabile Gesamtsimulationen. 

 

In dieser Arbeit wird ein integriertes thermo-hydraulisches Simulationsframework vorgestellt, 

das die relevanten Prozesse über alle Skalen hinweg konsistent erfasst. Ein zentraler Baustein ist ein KI-

basiertes Bohrloch-Surrogatmodell, das auf umfangreichen hochauflösenden Bohrlochsimulationen trainiert 

wurde. Es dient als skalenübergreifende Abstraktion des physikalisch detaillierten Bohrmodells und 

ermöglicht dessen nahtlose Einbettung in die Gesamtsimulation, ohne wesentliche thermische oder 

hydraulische Effekte zu verlieren. 

 

Die Ergebnisse zeigen, dass der Rechenaufwand um Größenordnungen reduziert werden kann, während 

die prognostizierten Fördertemperaturen, Druckverluste und Wärmegewinne eine hohe Übereinstimmung mit 

vollphysikalischen Referenzmodellen aufweisen. Das Framework bildet damit eine leistungsfähige 

Grundlage für Systemdesign, Langzeitprognosen und Betriebsoptimierung geothermischer Dubletten. 
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Kurzfassung 

Die in diesem Beitrag präsentierten Ergebnisse wurden im Rahmen des Syncom-Projekts 
CuLiWell gewonnen und bewerten das Potenzial einer kombinierten Gewinnung von Lithium 
und geothermischer Energie im Norddeutschen Becken (NDB). Basierend auf geologischen, 
geochemischen und technologischen Analysen werden lithiumführende Formationen, 
Fluidzusammensetzungen sowie geeignete Extraktionsverfahren untersucht. Die Ergebnisse 
zeigen, dass insbesondere Rotliegend-Sandsteine Lithiumkonzentrationen von bis zu 400 
mg/L bei gleichzeitig erhöhten Temperaturen aufweisen. Gleichzeitig stellen geringe 
Permeabilitäten sowie komplexe Fluidzusammensetzungen zentrale Herausforderungen für 
eine nachhaltige Nutzung dar. Insbesondere das unterschiedliche Durchbruchsverhalten von 
thermischen und chemischen Fronten kann zu einer frühzeitigen Abnahme der 
Lithiumkonzentrationen führen, obwohl die thermische Produktion stabil bleibt. Insgesamt 
besitzt das NDB ein erhebliches Potenzial für die Koproduktion, dessen wirtschaftliche 
Nutzung jedoch ganzheitliche Bewirtschaftungsstrategien und standortspezifische 
Optimierungen erfordert. 

Einleitung 

 
Die gekoppelte Gewinnung geothermischer Wärme und kritischer Rohstoffe (Critical Raw 
Materials, CRMs) aus geothermischen Fluiden stellt eine vielversprechende Strategie dar, um 
dem wachsenden globalen Bedarf an Metallen und Energie gleichzeitig zu begegnen (e.g. 
Graham et al., 2021). Geothermische Fluide aus Sedimentbecken weisen teils hohe 
Konzentrationen an Lithium (> 100 mg/L) sowie weiteren CRMs wie Kupfer auf und könnten 
somit eine attraktive ergänzende Rohstoffquelle darstellen (Stringfellow and Dobson, 2021; 
Sanjuan et al., 2022; Gourcerol et al., 2024). 
 
In diesem Beitrag wird das Norddeutsche Becken (NDB) als Beispiel einer bislang nur 
geringfügig erkundeten sedimentären Lagerstätte zur Gewinnung von CRM untersucht 
(SynCom, 2026). Dabei dient Lithium als repräsentativer kritischer Rohstoff. Ziel ist es, das 
Lithiumpotenzial geothermischer Fluide im Norddeutschen Becken zu bewerten und im 
Kontext einer möglichen Koproduktion mit geothermischer Energie einzuordnen (SynCom, 
2026). Dabei wird insbesondere der Frage nachgegangen, unter welchen geologischen und 
technischen Bedingungen eine wirtschaftlich und nachhaltig tragfähige Nutzung möglich ist. 

 



 

 

Tiefengeothermie im Norddeutschen Becken 

Das Norddeutsche Becken entstand infolge riftbezogener Tektonik im späten Karbon und 
durchlief seither eine komplexe Entwicklung mit Sedimentmächtigkeiten von über 10 km. Die 
wichtigsten Zielhorizonte der Tiefengeothermie konzentrieren sich auf Aquifere mit 
ausreichender primärer Permeabilität, insbesondere die mesozoischen Einheiten 
Buntsandstein, Muschelkalk und Keuper (Feldrappe et al., 2007; Franz et al., 2018; siehe Abb. 
1). Derzeit existieren drei Forschungs- und fünf kommerzielle Standorte, die hydrothermale 
Energie aus mesozoischen Reservoiren nutzen. Mehr als 50 weitere Standorte befinden sich 
in der Planungsphase.  

In den darunterliegenden paläozoischen Formationen, in Teufen von mehr als 3000 m, gibt es 
aufgrund der geringen Permeabilitäten bislang keine kommerzielle geothermische Nutzung, 
wenngleich hier die größten Lithiumvorkommen liegen (Alms et al., 2025). Obwohl die primäre 
Permeabilität mit zunehmender Tiefe grundsätzlich abnimmt, können sekundäre 
Permeabilitäten entlang von Salzstrukturen und Verwerfungssystemen lokal erhöhte 
Durchlässigkeiten ermöglichen (Blöcher et al., 2015; Franz et al., 2018). Damit rücken 
insbesondere tiefere, bislang nicht genutzte Formationen in den Fokus. 

Diese geologischen und hydraulischen Rahmenbedingungen bilden die Grundlage für die 
Bewertung der technischen Umsetzbarkeit einer Koextraktion von Lithium und Wärme. 

 
Geofluide des Norddeutschen Beckens 
 
Die geothermischen Fluide im Norddeutschen Becken sind hoch salinar (teilweise > 300 g/L 
TDS), chemisch komplex und enthalten korrosive Bestandteile wie Cl⁻, Cu²⁺, CO₂ und H₂S 
(Lüders et al., 2010, Wolfgramm et al., 2011a). Die Eignung von Anlagenmaterialien, 
insbesondere metallischer Werkstoffe, hängt maßgeblich von Salinität, chemischer 
Zusammensetzung, pH-Wert und Temperatur ab. 
 
Während der Zirkulation von der Förder- zur Injektionsstelle führen Temperatur- und 
Druckänderungen zu hohen Anforderungen an alle exponierten Materialien, weshalb eine 
sorgfältige Materialauswahl unerlässlich ist. Zudem bewirken diese Veränderungen eine 
Verschiebung des untertägigen chemischen Gleichgewichts, was zur Übersättigung und 
Ausfällung verschiedener Mineralphasen sowie zur Entgasung führt. Typische Scale-Minerale 
welche in Anlagen im NDB beobachtet wurden sind Ba/Sr-Sulfate, Karbonate, Natriumchlorid 
sowie gediegene Metalle oder Metallsulfide (Wolfgramm et al., 2011b). Diese haben einen 
entscheidenden Einfluss auf die chemischen Eigenschaften sowie auf die Effizienz und 
Selektivität der Lithiumextraktion. 
 

Lithium im Norddeutschen Becken 
 
Geothermische Fluide oberhalb des Buntsandsteins weisen keine signifikanten 
Konzentrationen kritischer Rohstoffe auf, wohingegen im Buntsandstein 
Lithiumkonzentrationen von bis zu 190 mg/L gemessen wurden (Müller 1969; Hesshaus et al., 
2013). In den darunterliegenden Staßfurt-Karbonaten treten Werte von bis zu 300 mg/L auf 
(Müller 1969; Müller & Papendieck, 1975), während die Rotliegend-Sedimente 
Lithiumkonzentrationen zwischen 100 und 400 mg/L bei Temperaturen von über 100 °C 
aufweisen (Müller 1969; Lüders et al., 2010; Regenspurg et al., 2010; siehe Abb. 1). 
 
Diese Konzentrationen liegen im Bereich wirtschaftlich relevanter Schwellenwerte und 
unterstreichen das Potenzial des NDB als alternative Lithiumquelle. Damit stellt das NDB eine 
potenziell strategische Ressource im europäischen Kontext dar. Erste 
Ressourcenschätzungen deuten auf ein Lithiumpotenzial von etwa 4,73 Mt hin (Alms et 



 

 

al.,2025) 
 
 
 

 
 
Abbildung 1: Geologie, Geofluide und kritische Rohstoffe im Norddeutschen Becken 
(Regenspurg et al., in review). Links: Stratigraphisches Profil des NGBs mit markierten 
Horizonten für die Nutzung geothermischer Energie und die Gewinnung kritischer Rohstoffe. 
Rechts: Karte der drei geologischen Einheiten mit erhöhten Lithiumwerten sowie der 
ausgewiesenen und beantragten Explorations- und Gewinnungslizenzen. 

 

Technologien zur direkten Lithiumextraktion 
 
Zur technischen Realisierung einer Lithiumgewinnung aus den beschriebenen 
geothermischen Fluiden sind geeignete Extraktionstechnologien erforderlich. Die direkte 
Lithiumextraktion oder „Direct Lithium Extraction“ (DLE) umfasst verschiedene Verfahren bei 
denen Lithium-Ionen (Li⁺) gezielt aus komplexen wässrigen Lösungen durch selektive 

Materialien oder Grenzflächen gegenüber konkurrierenden Ionen (etwa Na⁺, K⁺, 
Mg²⁺, und Ca²⁺) abgetrennt werden. Dazu zählen Adsorption, Ionenaustausch, 
Lösungsmittelextraktion, Membranprozesse und elektrochemische Ansätze (siehe Abb. 2, 
Goldberg et al., 2022, Reich et al., 2023). Die Ansätze unterscheiden sich sowohl hinsichtlich 
ihres Wirkprinzips als auch ihrer Eignung für spezifische Fluide und werden hinsichtlich 
Kapazität, Selektivität, Regenerierbarkeit, Stabilität und Energieeffizienz bewertet. 
 
Für das Norddeutsche Becken stellen insbesondere Adsorptions- und 
Ionenaustauschverfahren, die Lithium selektiv aufnehmen und durch Regeneration wieder 
freisetzen, derzeit die vielversprechendsten Optionen dar. Beide Technologien zeichnen sich 
durch eine hohe Stabilität gegenüber hoher Salinität und komplexer Ionenmatrix aus und 
verfügen bereits über eine fortgeschrittene technologische Reife. Adsorptions- und 
Ionenaustauschverfahren basieren auf anorganischen, metallbasierten Feststoffen die als 
Granulat oder Pulver von der Lithium-haltigen Lösung durchströmt werden (z.B. Goldberg et 
al., 2022, Reich et al., 2023). Adsorptionsverfahren (z.B. mit Aluminiumhydroxid) lagern 
Lithium an ihrer Oberfläche an, wovon es durch Spülen mit wässeriger Lösung wieder 
zurückgewonnen werden kann (Goldberg et al., 2022, Reich et al., 2023). Bei 
Ionenaustauschverfahren (z.B. mit Titan- oder Manganoxid) wird Lithium über einen Lithium-
/Wasserstoffionen-Austausch in das Kristallgitter eingebaut (Reich et al., 2023). Hier erfolgt 
eine Rückgewinnung durch den Einsatz von Säuren. Die Auswahl geeigneter Verfahren ist 
dabei eng an die spezifischen Fluid- und Reservoirbedingungen des NDB gekoppelt. 



 

 

Reservoirbewirtschaftung 
 
Für die erfolgreiche Umsetzung einer kombinierten Wärme- und Lithiumproduktion im 
Norddeutschen Becken sind mehrere miteinander verknüpfte Faktoren entscheidend. 
Aufgrund der allgemein geringen primären Permeabilitäten der Rotliegend-Sandsteine sind 
Stimulationsmaßnahmen, abseits hydraulisch leitender Bruchzonen, notwendig, um 
wirtschaftlich relevante Förderraten zu erreichen (Alms et al., 2025, SynCom, 2026). 
 
Risssysteme und Stimulationsmaßnahmen erhöhen zwar die Produktivität, stellen jedoch 
gleichzeitig eine zentrale Herausforderung hinsichtlich der langfristigen Nachhaltigkeit dar. 
Insbesondere für die Lithiumgewinnung stellt sich die Frage, inwieweit eine kontinuierliche 
Nachlieferung aus der Gesteinsmatrix gewährleistet ist oder ob es zu einer Erschöpfung der 
im Fluid gelösten Ressourcen kommt (Goldberg et al., 2023; Banshoya et al., 2025). 
 

 
Abbildung 2 zeigt eine Übersicht der 
Technologien zur direkten 
Lithiumextraktion, modifiziert nach 
IDTechEx. Aufgrund der spezifischen 
chemischen Bedingungen im 
Norddeutschen Becken – insbesondere 
der hohen Salinitäten und der komplexen 
Ionenzusammensetzung – stellen 
Adsorptions- und 
Ionenaustauschverfahren derzeit die 
vielversprechendsten Optionen dar. Diese 
ermöglichen eine selektive Abtrennung 
von Lithium gegenüber anderen Kationen 
und ermöglichen eine zyklische Beladung 
und Regeneration der eingesetzten 
Materialien. 

 
 
 
 
 
 

 
Eine zentrale Herausforderung ist das unterschiedliche Durchbruchsverhalten von 
thermischen und chemischen Fronten: Während der thermal breakthrough typischerweise erst 
nach längerer Betriebszeit auftritt, kann ein chemischer Durchbruch deutlich früher erfolgen, 
insbesondere in geklüfteten Reservoiren, wenn bevorzugte Fließpfade zwischen Injektions- 
und Produktionsbohrung entstehen (Egert et al., 2020). Dies hat direkte Auswirkungen auf die 
Lithiumproduktion: Während thermisch weiterhin günstige Bedingungen vorliegen können, 
kann die Lithiumkonzentration im geförderten Fluid frühzeitig abnehmen. 
 
Für eine nachhaltige Nutzung ist es daher entscheidend, Stimulationskonzepte so auszulegen, 
dass ausreichende Förderraten erreicht werden, ohne hydraulische Kurzschlussverbindungen 
zu dominieren. Matrixdominierte Fließregime sind hierbei vorteilhaft (Blöcher et al., 2015), da 
sie eine kontinuierliche Nachlieferung lithiumreicher Fluide ermöglichen. Am 
Forschungsstandort Groß Schönebeck wurde über 20 Jahre die Produktion aus Rotliegend-
Formationen mittels matrixdominantem EGS untersucht, wobei hydraulische Stimulation die 
Produktivität deutlich steigerte, aber im Langzeitbetrieb durch Mineralausfällungen, 
elektrochemische Effekte und Zweiphasenströmung abnahm (Blöcher et al., 2016, 
Regenspurg et al., 2011); dieses Beispiel zeigt auch, dass Maßnahmen wie konstante 
Produktionstemperaturen, angepasste Drucksenkungen, Optimierung der Bohrlochgeometrie 



 

 

und geeignete Werkstoffe die Förderfähigkeit langfristig sichern können. 
 
Damit wird deutlich, dass die wirtschaftliche Lithiumproduktion weniger durch die initiale 
Konzentration als vielmehr durch die langfristige Stoffnachlieferung und das Strömungsregime 
bestimmt wird. 

Schlussfolgerungen 

 
Die Ergebnisse zeigen, dass das Norddeutsche Becken ein signifikantes Potenzial für die 
kombinierte Gewinnung von geothermischer Energie und Lithium besitzt, insbesondere in 
Rotliegend-Sandsteinen. Trotz vielversprechender Konzentrationen und erster 
Ressourcenschätzungen bestehen weiterhin Unsicherheiten hinsichtlich Reservoirverhalten, 
Fluiddynamik und nachhaltiger Bewirtschaftung. Technologisch erscheinen insbesondere 
Adsorptions- und Ionenaustauschverfahren derzeit am vielversprechendsten, müssen jedoch 
standortspezifisch weiterentwickelt werden. Insgesamt erfordert die wirtschaftliche Umsetzung 
eine integrierte Betrachtung von Geologie, Technik und Umweltaspekten sowie weitere 
experimentelle und modellbasierte Untersuchungen. 
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Abstract 

Die neue europäische KR-Verordnung (CRMA vom Mai 2024) erhöht den Leistungsdruck für 
den geothermal-gekoppelten Fluidbergbau, insbesondere für “geothermisches Lithium”, um 
sich gegenüber anderen (bereits operierenden oder politisch bevorzugt zu-reaktivierenden) 
Optionen für die Rohstoffgewinnung behaupten zu können, insbes. gegenüber einem auch 
wirtschaftlich aussichtsreicheren (Fluid-)Bergbau an ‘klassischen’ Erz- oder Mischphasen-
Lagerstätten. Die stoffliche Langzeitausbeute beim Fluidbergbau an einem Thermalwasser-
kreislauf (TWK, i. d. R. mittels einer Bohrlochdublette) und die zeitliche Entwicklung der 
stofflichen Abreicherung (Depletion) im zirkulierten Fluid lassen sich am Belastbarsten 
tracerbasiert, weitgehend modellunabhängig vorhersagen, wie in unseren früheren Beiträgen 
anhand dreiparametrischer Typkurven veranschaulicht. Um den Merkmalen kluftdominierter 
Reservoirkonstellationen im Norddeutschen Becken (NDB) Rechnung zu tragen, wird das 
zuvor dreiparametrisch angesetzte Prognosetool um einen vierten Parameter erweitert, der 
die matrixdiffusionswirksame Fluid-Gestein-Grenzflächendichte entlang der Fließwege im 
TWK quantifiziert. Als maßgebender Transportprozess in kluftdominierten Systemen ist die 
Matrixdiffusion zwingend zu berücksichtigen, ungeachtet der (meistens auch zutreffend) 
vermuteten Bedeutungslosigkeit von Diffusionsprozessen als Beitrag zur ‘Neubildung’ des im 
TWK allmählich abgereicherten Stoffes; unabhängig davon gilt: Je höher die Fluid-Gestein-
Grenzflächendichte, desto höher die Stoffausbeute langfristig und desto langsamer die 
stoffliche Depletion, bzw. desto später der ‘stoffliche Durchbruch’ (analog zum ‘thermischen 
Durchbruch’) im TWK. Dieser etwas kontraintuitive Befund wird als eine ‘augenscheinliche’ 
Parametersensitivitätsanalyse an den gezeigten Typkurven verständlich; ‘schnell’ oder 
‘langsam’ verstehen sich allerdings stets relativ zur mittleren Fluidverweilzeit im TWK, 
letztere bleibt der für das stoffliche Ausbeute-Versprechen entscheidende Parameter. Der 
Visualisierbarkeit zuliebe wird auch die neue, 4-parametrische Prognose in 3-parametrischer 
Form dargestellt, wobei eine der vormals 3 Kennzahlen (der Tracerwiedererhaltsfaktor als 
Maß für die Reservoirgeschlossenheit) nunmehr lediglich die ‘Spreizung’ der neuen Typ-
kurvenfamilien skaliert. Für die als typisch anvisierte, von künstlich-zu-erzeugenden Klüften 
geprägte Reservoirerschließung im NDB dürfte sich die Kennzahl der Geschlossenheit in 
einem deutlich engeren Bereich nahe bei 1 bewegen, anders als die zuvor im Ober-
rheingraben betrachteten, viel breiter offenen (und bei der Standortsuche als solche gezielt 
anvisierten) strukturgeologischen Konstellationen. Sinn und Zweck der niederparametrischen 
Modelle ist, generische Prognosen für diverse hydrogeologische Settings zu ermöglichen, 
noch bevor in einem neu-erbohrten Reservoir Gelegenheit besteht, überhaupt einen 
Tracertest vorzunehmen (geschweige denn, ein Tracersignal annähernd ‘vollständig’ darin 
erfasst zu haben). Die in die niederparametrischen Typkurvenfamilien eingespeisten Werte 
für die 3 bzw. 4 Kennzahlen spiegeln die Bandbreite erdenklicher hydrogeologischer Settings 
(mit mehr oder weniger kluftgeprägtem Fluidtransport) basierend auf einem 
Erfahrungsschatz bereits ausgewerteter Tracertests in ‘ähnlichen’ Reservoiren. Sobald für 
das betreffende Reservoir ein Tracertest (künstliche Fluidmarkierung) durchgeführt und ein 
Tracersignal annähernd ‘vollständig’ erfasst wurde, erübrigt sich der Rückgriff auf Typkurven 
als Prognosetool, und die tatsächliche Prognose erfolgt nunmehr tracerbasiert, streng 
standortspezifisch aber ganz unabhängig von einem Reservoirmodell. 



 
 
 

Einleitung  

In rezenten Beiträgen (Behrens et al. 2021, Ghergut et al. 2023c) warnten wir vor der Extra-
polierung früh im TWK erfasster Stoffflussraten als Grundlage für die Prognose einer 
Gesamtausbeute, die man (etwa einem Investor gegenüber, einer Bank oder einem 
Gutachter im Rahmen staatlicher Förderprogramme) als ‘Versprechen’ geltend macht, und 
zeigten anhand normierter Typkurven für verschiedene Reservoirarten, wie ‘bald’ bzw. nach 
welcher zeitlichen Verzögerung mit einem “stofflichen Durchbruch” (a. k. a. Depletion) im 
TWK zu rechnen sei; ganz analog zum “thermischen Durchbruch” (alias Reservoir-
abkühlung), aber etwas weniger verzögert als dieser relativ zur mittleren Fluidverweilzeit im 
TWK, tritt auch der stoffliche Durchbruch ein; das “Weniger” beim “Verzögert” hängt generell 
vom Reservoirtyp ab (Behrens et al. 2022, Ghergut et al. 2023b). Unsere Typkurven basier-
ten auf einem standortunabhängigen niederparametrischen Modell zum konservativen Fluid-
transport in einem TWK, bei dem die ‘Reservoirgröße’ global durch die mittlere Fluidverweil-
zeit im TWK, die strukturgeologischen Randbedingungen (bzw. “Öffnungswinkel” einer Bohr-
lochdublette) alias Reservoir- “Geschlossenheit” durch den asymptotischen Tracerwieder-
erhaltsfaktor, und der “Reservoircharakter” (von homogenem Porenleiter bis Einzelkluft, 
dazwischen mehr oder weniger heterogen und mehr oder weniger kluftgeprägt) durch eine 
abstrakte “Bodenzahl” (Pécletzahl) quantifiziert wurde. Letzteres stellte jedoch eine grobe 
Vereinfachung dar, die den konservativen Fluidtransport in Hydrothermalreservoiren akzep-
tabel (für die Zwecke der stofflichen Ausbeuteprognose ausreichend) nachbildet, aber für 
kluftdominierte Reservoire die Tailings eines Tracersignals signifikant unterschätzt. Um der 
wesentlichen Roll, die (i. d. R. künstlich zu-erzeugende) großräumige Klüfte bei der Reser-
voirerschließung im NDB einnehmen, Rechnung zu tragen, wird nun das 3-Parameter-Modell 
um einen 4. Parameter erweitert, der die kluftgebundene Fluid-Gestein-Grenzflächendichte 
quantifiziert. Auch dieser 4. Parameter lässt sich dimensionslos ausdrücken, als Verhältnis 
zwischen einem Matrixdiffusionszeitmaßstab und der mittleren Fluidverweilzeit im TWK. 
Somit bleibt Letztere weiterhin als physischer Größenparameter auch für das tracerbasierte 
Fluidbergbau-Prognosetool (wie schon für die vertrautere thermische Durchbruchsprognose) 
bestehen; sie besagt, wie groß das erschlossene Reservoir tatsächlich ist, bezogen vielmehr 
auf ein Strömungsfeld denn auf eine statische Reservoirgeometrie. Für denselben Standort, 
dieselbe Bohrlochdublette kann sich die ‘tatsächliche’ Reservoirgröße mit der Fließrate 
ändern; beim 3-Parameter-Modell wächst sie i. d. R. unterproportional mit der Fließrate, 
sofern keine Stimulationseffekte eintreten. Der vierte Parameter wiederum nimmt i. d. R. 
invers-unterproportional mit steigender Fließrate ab, sofern keine neuen Klüfte generiert 
werden; diesbezügliches Parameterverhalten ergibt sich unabhängig davon, welcher 
Druckaufbau bzw. -absenkung an Reinjektions- bzw. Produktionsbohrungen für die 
Augmentierung der Fließraten (bzw. der Reservoirgröße) notwendig ist; m. a. W., sobald 
eine Reservoirstruktur feststeht, entkoppelt sich die Quantifizierung des Fluidtransports von 
der Reservoirhydraulik.  

Geänderte Rahmenbedingungen?  

Die im Mai 2024 inkraftgetretene KR-Verordnung (CRMA, Critical Raw Materials Act) der EU, 
die man mitunter auch als “kritische Rohstoffverordnung” bezeichnen dürfte, erhöht den 
Leistungsdruck auf geothermal-gekoppelte Fluidbergbauvorhaben, belastbare Nachweise zu 
erbringen, kurz- bis mittelfristig vergleichbare (oder zumindest nennenswerte) Beiträge zur 
Bedienung einer wachsenden KR-Nachfrage liefern zu können wie der klassische, nunmehr 
nicht mehr so sehr als “schmutzig” verrufene Bergbau, den die KR-Verordnung wieder 
salonfähig macht, und sogar mit gewissem Nachdruck, indem sie diesem, nebst Aussicht auf 
Bevorzugung bei öffentlicher Förderung, auch “spürbar beschleunigte und verschlankte” 
Umweltverträglichkeitsprüfungsverfahren verspricht. Der Leistungsdruck auf die Geothermie-
gebundenen Fluidbergbau-Projekte erhöht sich insbesondere beim Lithium hierzulande, wo 



 
 
 

Europas (nach derzeitigem Erkenntnisstand) drittgrößtes Li-Vorkommen (“Zinnwald”) ab 
2030 produzieren soll. Zwar könnte ein geothermal-gekoppelter Fluidbergbau mit dem 
geringen Flächenbedarf und den sehr überschaubaren Umwelteinwirkungen punkten, nebst 
Rücksicht auf kulturgeschichtliche Aspekte (Pilz 2025), hartgesottene Kämpfer für die 
Reinheit des Blauen Planeten dürften jedoch erwidern, der geringe Raumbedarf gelte nur 
obertage, die Zielfluide im tieferen Untergrund würden jedoch über Reservoirvolumina von 
“etlichen” Kubikkilometern mobilisiert, mit “etlichen” Folgen für ein diskursiv gern bemühtes 
“Gesamtsystem”. — Damit wären wir aber (noch bevor man sich daran macht, die teils 
absurden Vorbehalte zu entkräften) bei dem, paradoxerweise, eigentlichen Problem mit dem 
durch die EU verstärkten Leistungsdruck auf den geothermal-gekoppelten Fluidbergbau: 
Denn der Grad der Fluid-“Mobilisierung” über “etliche” Kubikkilometer ist immer noch zu 
gering (und “etliche” vermutlich noch zu wenige), um gegenüber anderen Bergbau-Optionen 
wettbewerbsfähig zu werden. Dies gilt leider auch ganz unabhängig von der Herkunft des Li 
im Geothermalfluid und von der Gesamtgröße der Ressource. Gezielte Herkunftsunter-
suchungen (Wiegand et al. 2021, Maier & Wiegand 2025) bleiben dennoch unabdingbar, 
denn davon hängt ab, ob das im nächsten Abschnitt berechnete Doppelfaltungsintegral 
langfristig gültig bleibt, oder aber mit einem Quell-/Senkterm korrigiert werden muss, 
nachdem rezirkulationsbedingt ein ‘stofflicher Durchbruch’ einsetzt und eine etwaige 
stoffliche Nachlieferung an den Reservoirrändern ‘zehrt’ oder ‘nagt’.  

Analytisch-numerische Simulationen  

Nachfolgende Typkurven gelten übrigens nicht nur für das “geothermische Lithium”, sondern 
für jeden wirtschaftlich relevanten und konservativ transportierten Fluidinhaltsstoff “X” (Mikro- 
oder Spurenelement), der nach Erwägungen eines erweiterten Umweltschutzes (mit ‘Umwelt’ 
auch i. S. von geopolitischer Ökosphäre und militärischer Sicherheitslandschaft) Gegenstand 
von Fluidbergbauverfahren im Fluidkreislaufbetrieb werden kann, bei dem die kontinuierliche 
Reinjektion eines an “X” verarmten Fluides zur zwangsläufig voranschreitenden Verdünnung 
des “X” im zirkulierenden Fluid führt – dies ist die wesentliche Depletionsmechanik, die 1:1 
durch künstliche Fluidmarkierung (Tracertest) abbildbar ist, und zwar grundsätzlich vorab, 
lange bevor die “X”-Abreicherung im zirkulierenden Fluid messtechnisch detektierbar wird. 
Die mathematischen Grundlagen unseres tracerbasierten, modellunabhängigen Tools für die 
Stoffausbeuteprognose wurden in früheren Beiträgen (Behrens et al. 2022, Ghergut et al. 
2023bc) ausführlich erläutert, was hier nicht wiederholt werden soll.  

Die stoffliche Depletion entspricht dem zunehmenden Anteil reinjizierter Fluide im TWK und 
berechnet sich als Konvolutionsprodukt (Faltungsintegral) dieses zeitabhängigen Reinjiziert-
Anteils (als Quellterm) mit der Fluidverweilzeitverteilung (als Green’scher Kerneloperator), 
wobei die aufeinander gefalteten Funktionen durch ein unter identischen Strömungsbe-
dingungen im TWK erzeugtes Tracersignal quantifizierbar sind, nämlich der an der Produk-
tionsbohrung gemessene Stoffflussverlauf (flux-type concentration nach Zuber) eines kon-
servativen, an der Reinjektionsbohrung zugeführten Fluidmarkierungsmittels.  

Hat dort tatsächlich ein Tracertest stattgefunden und ist das Tracersignal einigermaßen 
‘vollständig’ erfasst (i. S. annähernden Erreichens asymptotischer Plateauwerte für den 
kumulativen Tracerwiedererhalt, vgl. die jeweils rechte Achse in den Abb. 1 –4), entspricht 
dies einem quasi-unendlich-parametrischen Reservoirmodells, d. h. das gemessene Tracer-
signal enthält ‘so gut wie’ alle zur Stoffausbeuteprognose benötigte Information.  

Liegt noch kein (vollständig erfasstes) Tracersignal vor, kann stattdessen ein niederparame-
trisches Modell herangezogen werden, wie das 3-Parameter-Modell in Beiträgen der letzten 
Jahre (Behrens et al. 2021, 2022; Kölbel et al. 2023; Ghergut et al. 2023bc, 2024) oder 
(nachfolgend) ein 4-Parameter-Modell, welches der Bedeutung der Matrixdiffusion in kluft-
geprägten Systemen, hier mit Blick auf geothermische Erschließungen im NDB, Rechnung 



 
 
 

trägt. Zur Beschreibung der Matrixdiffusion wären verschiedene Parameterkombinationen 
anwendbar; für den angestrebten Umgang mit Typkurven ist eine dimensionslose Kennzahl 
praktisch, daher wird der neue Parameter “a” als Produkt der Fluid-Gestein-
Grenzflächendichte (area density, bezogen auf das Mobilfluidvolumen im lokalen REV des 
TWK, für lateral unendlich-ausgedehnte Einzelkluftsysteme, oder, mit der transportwirk-
samen Porosität multipliziert, auf das finite Bergvolumen für uniforme Parallelkluftsysteme 
mit finitem Kluftabstand, in beiden Fällen die physische Dimensionalität L²/L³ = 1/L ergebend) 
mit einem charakteristischen (hauptsächlich transversal zur Strömung relevanten) Reichwei-
tenmaßstab der Matrixdiffusion:  

Ldiff    =    Sqrt  ( D · MRT )  

wobei D den effektiven Diffusionskoeffizienten des transportierten Materials und MRT (mean 
residence time) die mittlere Verweilzeit des Tracers im TWK bezeichnet.  

Die Verweilzeitverteilung eines konservativen Tracers ist hierbei identisch mit derjenigen des 
im TWK bewegten Fluides selbst, sofern die räumlichen Randbedingungen bei der Tracer-
testdurchführung (Modalität der Tracereinspeisung am Reinjektionsbohrloch und der Fluidbe-
probung am Förderbohrloch) der sog. 2. Art (Neumann, flux-type) entsprechen — was bei 
Geothermalreservoirmarkierungen in aller Regel der Fall ist (die viel seltener vorgenommene 
Probenahme per Tiefenfluidschöpfer entspräche hingegen dem sogenannten resident mode 
und würde bei der Auswertung zusätzliche Umrechnungen erfordern, die leider nicht mehr 
modellunabhängig sind, sondern u. A. eine Annahme a priori zum dispersiven Anteil des 
nicht-advektiven Fluidtransports im Reservoir benötigen).  

Da sich die Diffusionskoeffizient-Werte der als künstliche Tracer eingesetzten Verbindungen 
(meist aromatische Anionen) nicht allzu sehr unterscheiden von denjenigen des Zielstoffs, im 
Falle des Lithiums als hydratisierter Kation (meist kleinerer Kationenradius aber stärkere 
Hydratisierung, verglichen mit den Tracer-Anionen; Diffusionskoeffizienten unterscheiden 
sich um <1 Viertel Größenordnung, was sich unter Sqrt auf <1 Achtel Größenordnung 
halbiert), sind ihre matrixdiffusiven Reichweiten (Ldiff) ungefähr gleich, somit gilt “a” als 
Kennzahl für Tracer- und Zielstoff (hier: Lithium) gleichermaßen. Damit ist a im Wesentlichen 
ein Strömungsfeld- und Reservoirstrukturparameter, zusätzlich moduliert durch die Größe 
des Reservoirs, dank seiner Proportionalität mit Sqrt(MRT), beziehungsweise mit (cf. infra) 
Sqrt(TOV).  

Hauptparameter bleibt nach wie vor die Skalierung der ‘Betriebsdauer’-Achse, zeitlich bzw. 
fluidumsatzbezogen sowie stoffmengenmäßig: Die Achse des ‘Betriebsdauer’ stellt den 
kumulativen Fluidumsatz im TWK dar, normiert durch das Reservoirumsatzvolumen 
(turnover volume)  

TOV    =    Q · MRT  

wobei Q die (hier als konstant angenommene) Fließrate im TWK bezeichnet. Ist Q konstant, 
wird das normierte Fluidumsatzvolumen ( V / TOV ) identisch mit der normierten Betriebs-
dauer ( Zeit / MRT ).  

Die Typkurven in Abb. 1 – 4 zeigen den somit normiert-‘zeitlichen’ Verlauf normierter Tracer-
flüsse und des kumulativen Tracerwiedererhaltsfaktors bei mehr oder weniger heterogenen 
Fluidwegsamkeiten im kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahl variiert von 20 für ‘sehr homo-
gen’ bis knapp 3 für ‘äußerst heterogen’; Pécletzahlwerte <3 kaum noch sinnvoll anwendbar) 
und bei verschiedenen Werten der neuen Kennzahl “a”, welche die Fluid-Gestein-
Grenzflächendichte auf dimensionslose Weise quantifiziert (a-Werte von 0.1 für “geringe” bis 
10 für “sehr hohe Grenzflächendichte”, in logarithmisch ungefähr gleichen Schritten).  

Diesen Tracersignalfamilien entsprechen die in Abb. 5 – 8 gezeigten Typkurven, in jeweils 
normierter Darstellung, für den “stofflichen Durchbruch” (analog zum “thermischen Durch-
bruch”) und die kumulative Stoffausbeute. 



 
 
 

 

Abb. 1:  Normierte Tracerflüsse und kumulative Wiedererhalte bei ziemlich homogenen Fluidwegsamkeiten im 
kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahl 20)  

 



 
 
 

 

Abb. 2:  Normierte Tracerflüsse und kumulative Wiedererhalte bei halbwegs homogenen Fluidwegsamkeiten im 
kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahl 10)  

 



 
 
 

 

Abb. 3:  Normierte Tracerflüsse und kumulative Wiedererhalte bei sehr heterogenen Fluidwegsamkeiten im 
kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahl 5)  

 



 
 
 

 

Abb. 4:  Normierte Tracerflüsse und kumulative Wiedererhalte bei äußerst heterogenen Fluidwegsamkeiten im 
kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahlwerte <3 kaum noch sinnvoll anwendbar)  

 



 
 
 

 

 

Abb. 5:  “Stofflicher Durchbruch” (im Sinne von solute depletion, analog zum “thermischen Durchbruch”) und 
kumulative Stoffausbeute in jeweils normierter Darstellung, bei ziemlich homogenen Fluidwegsamkeiten 
im kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahl 20)  

 



 
 
 

 

 

Abb. 6:  “Stofflicher Durchbruch” (im Sinne von solute depletion, analog zum “thermischen Durchbruch”) und 
kumulative Stoffausbeute in jeweils normierter Darstellung, bei halbwegs homogenen Fluidwegsam-
keiten im kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahl 10)  

 



 
 
 

 

 

Abb. 7:  “Stofflicher Durchbruch” (im Sinne von solute depletion, analog zum “thermischen Durchbruch”) und 
kumulative Stoffausbeute in jeweils normierter Darstellung, bei sehr heterogenen Fluidwegsamkeiten  
im kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahl 5)  

 



 
 
 

 

 

Abb. 8:  “Stofflicher Durchbruch” (im Sinne von solute depletion, analog zum “thermischen Durchbruch”) und 
kumulative Stoffausbeute in jeweils normierter Darstellung, bei äußerst heterogenen Fluidwegsam-
keiten im kluftgeprägten Reservoir (Pécletzahlwerte <3 kaum noch sinnvoll anwendbar)  

 



 
 
 

Die Output-Achsen, kumulative Stoffausbeute im unteren, stofflicher Durchbruch im oberen 
Teil der Abb. 5 – 8 sind durch den extrahierbaren Teil des maximalen (d. h., Anfangs-) 
Stoffgehalts eines Reservoirumsatzvolumens, TOV · ( Cinitial – Cresidual ), bzw. durch letzteren 
Konzentrationsabstand normiert (und im oberen Abb.-Teil prozentual) dargestellt. Der Wert 
von Cresidual  hängt vom obertägig angewendeten Extraktionsverfahren ab (Materialzusam-
mensetzung von Adsorptionssäulen, Elutionsmittel, Durchlaufgeschwindigkeit, ggf. -zyklen, 
etc.), hier wurde Cresidual  als 1/20 vom Cinitial  angenommen, bei anderen Werten liest sich die 
Achse im oberen Abb.-Teil entsprechend umskaliert, während der untere Abb.-Teil davon 
unberührt bleibt.  

Einem aktuellen Schwerpunkt (“closed loops”) der Anwenderinteressen entgegenkommend, 
wurde eine Kennzahl aus dem alten 3-Parameter-Modell (Ghergut et al. 2023bc, 2024), 
nämlich der asymptotische Tracerwiedererhaltsfaktor R, auf 1 (bzw. 100%) gesetzt; realis-
tischere Werte (R<1) verringern die Spreizung der Typkurven unter der Horizontale (im 
oberen Abb.-Teil) bzw. unter der Diagonale (im unteren Abb.-Teil) proportional: Je kleiner der 
asymptotische Tracerwiedererhaltsfaktor, desto enger die Spreizung aller Typkurvensätze, 
desto höher die Stoffausbeute und desto weniger spürbar ein stofflicher Durchbruch. 
Typkurvensätze mit R = 1 lesen sich somit als worst-case-Szenario.  

Der Einfluss matrixdiffusiver Prozesse auf Tracersignale gemäß 4-Parameter-Modell und auf 
die tracerbasierte Prognose von kumulativer Stoffausbeute und stofflichem Durchbruch 
erweist sich als formal invers-ähnlich dem zuvor mittels 3-Parameter-Modell quantifizierten 
Einfluss des asymptotischen Tracerwiedererhaltsfaktors: je höher die Kennzahl a, desto 
verzögerter die Tracersignale und desto langsamer die kumulativen Tracerwiedererhalts-
verläufe; je höher die Kennzahl a, desto langsamer der stoffliche Durchbruch und desto 
größer die längerfristig zu-erwartende Stoffausbeute. Allerdings wirkt sich für kluftdominierte 
Systeme im NDB die neue Kennzahl a quantitativ stärker auf die Stoffausbeuteprognose aus 
als die alte Kennzahl R.  

Was lässt sich noch versprechen?  

Was sich nicht versprechen lässt, angesichts begründeter Erwartungen an den Fluidverweil-
zeiten bzw. deren Verteilung im TWK eines mehr [→ dunkle…] oder weniger [→ helle Töne 
in den Abb. 1 – 4] kluftgeprägten Reservoirs, ist, dass eine schwarze Horizontale auf 
verhältnismäßig hohem (wirtschaftlich noch lohnendem) Niveau für die Stoffgehalte im 
oberen Teil, bzw. eine schwarze Diagonale im unteren Teil der Abb. 5 – 8 für die kumulative 
Stoffausbeute im TWK zeitlich uneingeschränkt bestehen bleiben. Das Abfallen von der 
schwarzen Horizontale bzw. Diagonale entspricht dem zunehmenden Anteil reinjizierter 
Fluide im TWK.  

Was sich weiterhin versprechen lässt, ist die Verbesserung der Stoffausbeuteprognose 
proportional mit dem gemeinsamen Skalierungsfaktor beider Achsen in den Abb. 5 – 8:  
Größere Reservoire, mit höheren Fließraten und/oder längeren Fluidverweilzeiten erhöhen 
die Stoffausbeute wie die Wärmeausbeute, verlangsamen den Durchbruch und verlängern 
die Lebensdauer des Reservoirs. Dies gilt eigentlich gänzlich modellunabhängig.  

Fazit  

Für den geothermal-gekoppelten Fluidbergbau (“stoffliche Nutzung”, “geothermische Ko-
Produktion”) bestehen i. W. das gleiche Fündigkeitsrisiko sowie ein ähnliches Durch-
bruchsrisiko, wie diese für den Wärmebergbau selbst bereits bekannt sind. Wie der sog. 
“thermische Durchbruch”, weist auch der “stoffliche Durchbruch”, erfreulicherweise, eine 
signifikante Verzögerung gegenüber dem sog. “Tracerdurchbruch” auf, obwohl der stoffliche 
direkt (während der thermische nur sehr indirekt) mit dem Anteil des reinjizierten im 



 
 
 

produzierten Fluid zusammenhängt.  Aber auch diese erhebliche Verzögerung reicht alleine 
bei Weitem nicht aus, um den Fluidbergbau, durchsatzmäßig, gegenüber dem klassischen 
(Erz- oder Mischphasenlagerstätten-)Bergbau wettbewerbsfähig zu machen.  

Das wesentliche Fündigkeitsrisiko für Wärme- wie für stofflichen Fluidbergbau besteht nicht 
darin, das angetroffene Fluid sei “zu kalt” oder das Lithium darin “zu sehr verdünnt”, sondern 
in den enttäuschenden Produktivitäts- und/oder Injektivitäts-Indizes, mit denen sich keine 
ergiebigen Fließraten im TWK aufrechterhalten lassen. Die hydrogeologische Unsicherheit 
(bezüglich durchflusswirksamer Porositäten, Permeabilitäten, ggf. auch Kluftparameter 
betreffend – vgl. Kölbel et al. 2021) ist wesentlich größer als diejenige der Temperatur- bzw. 
hydrochemischen Profile in der Tiefe, welche i. d. R. ausreichend belastbar vorab erkundet 
sind (abgesehen von leichten ‘Unfällen’, wie in Ghergut et al. 2023a veranschaulicht).  
Insofern stellt auch die stoffliche Nutzung keine ‘Reparatur’ oder ‘Trostpflaster’ für die bislang 
noch nicht gelösten Herausforderungen der geothermischen Reservoirerschließung dar, und 
diese Herausforderungen gehen dem angedachten “stofflichen Ausgleich” für die sog. “Wirt-
schaftlichkeitslücke” beim Betrieb eines TWK voraus. Dies gilt für petro- und hydrothermale 
oder EGS-Settings gleichermaßen, wenngleich auf physikalisch teils kontrastierende Weise 
(wie dies auch in den teils ähnlichen, teils kontrastierenden Typkurvensätzen zum Ausdruck 
kommt).  

Kurzum: Das wesentliche ‘Fündigkeitsrisiko’ eines tiefengeothermischen Unterfangens, 
nämlich nicht die tiefe Temperatur sondern die erzielbaren Fließraten betreffend, besteht als 
solches auch für ein etwaiges damit assoziiertes Fluidbergbauvorhaben. Die sogenannte 
‘Wirtschaftlichkeitslücke’ eines tiefengeothermischen Projekts wird meistens eine solche 
bleiben auch für ein damit gekoppeltes Fluidbergbauprojekt. Der durch die ‘kritische’ EU-
Verordnung induzierte ‘neue’ Leistungsdruck auf geothermal-gekoppelte Fluidbergbau-
vorhaben ist i. W. der schon etwas ältere Leistungsdruck in Sachen Reservoirerschließung – 
hin zur Entwicklung neuer bohrlochgeometrischer Anordnungen und ggf. Anwendung 
mutigerer Stimulationsverfahren.  

Die Vorstellung, stoffliche Ko-Produktion verbessere die Leistungsbilanz eines tiefengeother-
mischen Projektes dahingehend, dass es nunmehr “weniger dringend” werde, die Reservoir-
erschließungs- und -stimulationsverfahren weiterzuentwickeln, führt in die Irre. Insofern ist 
der durch die EU-KR-Verordnung erzeugte ‘kritische Druck’ tatsächlich, für hartgesottene 
Geothermiker, ein willkommener (‘back to the roots’, wie Reinhard Jung es nannte) und wird 
hoffentlich auch in der Prioritätensetzung neuer BMWE-Förderprogramme Widerhall finden.  
Gerade jene als “vorerst gescheitert” wahrgenommene Unterfangen mit neuartigen Ansätzen 
zur Reservoirerschließung werden in diesem Zusammenhang wieder interessant, auch un-
abhängig von einer stofflichen Nutzung (Wetzel 2023; Ghergut et al. 2023a; u.v.a.m.). Wer 
die EU-KR-Verordnung als “Rückschlag für die Tiefe Geothermie” empfindet, hatte demnach 
die Tiefe Geothermie per se schon vorher aufgegeben.  
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Trace Elements, Challenges and Opportunities for Raw Material Extraction 

R. Villablanca, V. Goldberg 
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Geothermal brines of the Upper Rhine Graben represent a promising resource for lithium and potentially for 

other critical raw materials. Current research and development activities are largely focused on extraction 

technologies, while the geochemical characteristics of deep geothermal fluids remain a major source of 

uncertainty for both resource evaluation and the technical integration of extraction processes into geothermal 

systems. The ThermIon project addresses this gap by linking the development of an electrochemical ion 

pump based lithium extraction technology with a detailed geochemical assessment of geothermal reservoirs. 

A key challenge lies in the prediction of precipitation and dissolution reactions during fluid production, 

surface treatment and reinjection. These processes are strongly affected by changes in temperature, 

pressure and fluid composition associated with raw material extraction. To improve predictive capabilities, a 

new thermodynamic geochemical dataset is being developed that is specifically adapted to high salinity 

geothermal brines and selected target elements. The database allows a more robust description of scaling 

tendencies and leaching processes, including the potential remobilization and subsequent recovery of 

elements from the reservoir rock. This represents an important prerequisite for reliable process design, 

stable plant operation and the preservation of reservoir performance over time. 

Furthermore, the interaction of commonly applied scaling and corrosion inhibitors with raw material extraction 

processes is investigated, with particular emphasis on their effects on fluid chemistry and extraction 

efficiency. The results provide insight into geochemical constraints and risks associated with combined 

geothermal energy production and raw material recovery. The study outlines the scientific scope of the 

ThermIon project and presents initial results relevant to the sustainable utilization of geothermal brines. 
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 Abstract 

Since 2024, EveChem GmbH are license holder (100%) and operator of two lithium brine 
exploration licenses, Clenze and Ehra. Since then, EveChem are studying the subsurface to 
assess commercial viability and to identify optimal drilling locations to derisk the exploitation 
of such brines via Direct Lithium Extraction (DLE) methods. Both licenses are close to or part 
of the world class Rotliegend Altmark legacy gas field (A.O.O. Wenke et al 2025, Böcker et 
al. 2025), one of the most sizable and prolific brines worldwide regarding lithium content.  
 
EveChem are developing their flagship Clenze Project in Lower Saxony, Germany, applying 
mineral sector principles to derisk a deep lithium brine project.  EveChem have a NI 43-101 
inferred mineral resource of 2.3Mt Lithium Carbonate Equivalent (LCE) @ 328mg/l in 
Rotliegend sandstones and an additional exploration target of 1.9-3.4Mt LCE @ 150-227mg/l 
in the overlying Bunter sandstone.   
 
The inhouse studies demonstrate the potential to develop commercial volumes of lithium 
from the heart of the EU, located proximal to off-takers, and offering strategic supply of 
critical minerals for energy transition. The project is moving on to demonstration scale with 
drilling completion planned for early 2028 followed by DLE test production. 
 

Introduction 

EveChem GmbH was awarded the first lithium exploration permits in the North German 
Basin in early 2024 alongside neighbouring license holders Neptune Energy, Esso 
Deutschland (ExxonMobil), and Lilac Solutions (Fig.1). 
 
Ongoing subsurface investigations are focused on assessing both the technical and 
commercial viability and to identify optimal drilling locations for the development of such 
brines via DLE methods.  
 
EveChem have conducted preliminary reservoir simulation studies to assess the flow rates 
and optimal target locations for horizontal production and injector wells for different field 
development scenarios. The prognosis of flow rates has been achieved by history matching 
reported legacy annual gas production data and by using reported or published fluid models 
and poro-perm relationships.  
 
EveChem obtained a large brine sample (7m³) from the Middle Buntsandstein Horstberg Z1 
geothermal project. The sample was chemically analysed, and laboratory scale tests were 
conducted demonstrating the feasibility of different DLE technologies. The next step is a field 
test for which a flowing well is needed. Therefore, EveChem has started well planning and is 
preparing all necessary reports to file the permitting documents by end of 2026. 
  



 

 

 
 

Fig. 1: Lithium exploration license map 
 

Geological Evaluation  

Based on the data integration, data interpretation, and creation of the static geological model, 
a preliminary dynamic simulation study of the Rotliegend reservoirs was conducted and 
history matched to the legacy gas production (Wustrow field) in the Clenze license.   
 
Reliable fluid parameters and lithium concentrations in the Altmark region are published 
(Lüders, V. et al. 2010), allowing for the calculation of effective porosity and the content of 
water and mobile hydrocarbons. However, the production data published annually by the 
LBEG (Lower Saxony State Authority for Mining, Energy and Geology) generally includes the 
total yearly production by field, and not by producer. Furthermore, pressure data and the 
water content is not part of the annual LBEG publication, resulting in a degree of uncertainty, 
for example, regarding actual production days. Average lithium concentration reported 
(Lüders, V. et al. 2010) from six different well samples is 338 mg Li/l. 
 
Three wells have been identified that produced from isolated segments of the Wustrow gas 
field: Lüchow Z1, Volzendorf Z1, and Lemgow Z1. A history match was achieved, predicting 
also the historical gas production of the entire Wustrow field. Based on the simulation model, 
the most promising areas for lithium test production with the highest PhiE*h and flow rates 
were identified. Further selection criteria have been applied such as proximity to existing 
boreholes to minimize the geological risk and to define areas for potential DLE test 
production. 
 
In both licenses, the Middle Buntsandstein reservoir brines provide a significant upside to the 
prolific Rotliegend reservoir brines and will be further explored. 
 

Resource Assessment 

The results of the technical report prepared by APEX Geoscience in accordance with the 

definition standards and best practice guidelines of the Canadian Institute of Mining, 



 

 

Metallurgy and Petroleum, as well as the standards of the Canadian Securities 

Administration for the disclosure of mineral projects, National Instrument 43-101, have been 

completed and published. According to this report, the Clenze license contains recoverable 

lithium resources in the Rotlegend reservoir in the order of 2.3 million tonnes of LCE. 

 

Fig. 2: APEX Resource Statement Clenze 
 

Metallurgical Test Work 

A Triassic Bunter sandstone brine sample from the Horstberg Z1 geothermal project was 

chemically analysed and tested for laboratory scale DLE methods. The Bunter sandstone 

brine is a suitable analogue for the Rotliegend brine in the Altmark region because the two 

aquifer brines exhibit similar macro-chemistry. The Rotliegend brine has a significantly higher 

lithium content than the Bunter sandstone brine. 

Metallurgical tests conducted independently using different DLE methods show that 

EveChem's Bunter sandstone brine is potentially suitable for commercial lithium extraction.  

Lithium was successfully extracted from the brine using the DLE process on a pilot scale. 

The Lithium chloride produced was then further processed in the laboratory to yield 

approximately 0.6 kg of technical-grade lithium carbonate. 

 



 

 

 

Fig. 3: Exemplary representation of a process step of the simulated moving bed (SMB) 
adsorbend system 

 

Planned Work Programme 

Field-scale DLE pilot projects are needed to ensure the process is replicable and to identify, 

address, and model performance variations over at least 6 months. Continuous optimisation 

will be undertaken during test production to improve process efficiency and stability. A 

continuous brine flow of 20-50m³ per day is needed at the beginning of the test works and 

initially a similar amount of freshwater is needed for the eluate. Several purification and 

enrichment processes can be established on site during later upscaling.  

The residual brine of the initial test production needs to be disposed by certified firms. At any 

stage of the pilot production, it is planned to demonstrate the entire value chain and further 

refine the intermediary product (Lithium Chloride) into lithium carbonate or integrate the 

intermediary product into midstream refineries in Europe. 

For this plan, a pilot well is prepared to be drilled in Q4 2027, followed by flow tests and the 

commissioning of the DLE test plant in 2028. 

The next step after successful test production is the commissioning of a sub-commercial 

demonstration plant of 100-200 m³ brine per day which could be achieved assuming 

sufficient and sustainable flow rate of the pilot well.  

A horizonal producer is expected to maintain a daily flow rate of more than 1000m³ within a 

modelled geometric array of injectors and producers drilled from and connected to several 



 

 

central drilling and DLE sites.  

However, prior to start drilling horizontal producers, 3D seismic needs to be acquired in 

2029, followed by field development drilling after 2030. Prior to drilling producers, an injection 

facility needs to be established first. The planned pilot well for test production could later be 

recompleted as injector or alternatively a dual completion could ensure continuous 

production and injection on a demo-scale level as the nucleus of a continuous upscaling 

process. 

 

Conclusions 

 
EveChem’s NI 43-101 inferred mineral resource of 2.3Mt Lithium Carbonate Equivalent 
(LCE) @ 328mg/l within its Lithium brine exploration license Clenze is on track to building a 
DLE test production facility by 2028. After successful DLE test works, it is planned to acquire 
seismic data in 2029 to further de-risk the field development and upscaling. EveChem 
expects the first commercial Lithium production after 2032.    
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Abstract 

With the emerging focus of zonal isolation for underground storage projects, and the 
potential uncertainty of applicability of current barrier materials, the durability of Portland 
Cement in contact with CO2 has been under discussion for long time: To this day, there is no 
accepted consensus so far. Examples from literature show that the ideas of the degeneration 
velocity of cement vary widely. Little handling differences can falsify the results and lead to 
wrong assumptions. It is recommended to assess cement performances/long-term stability 
for individual well conditions following best practices. 
 
Thus, for a Danish project, a long-term stability study was conducted comparing a 
conventional Portland-based design to a reduced version alongside with a non-Portland 
(blast furnace slag-based) and a commercially available CCS design. The investigation 
entailed a three-months long test schedule with intermittent sampling at one and two months 
intervals of the exposed plugs. Mechanical properties testing and complementary micro-CT 
scans were completed and are detailed in this paper. 
 
The changes under CO2 atmospheres were monitored for two different potential reservoirs 
(pressure, temperature, formation brine composition). Technically, all tested cement systems 
are considered “fit-for-purpose“. However, slight performance differences among the systems 
remain, with the conditions with higher temperatures and salinity appearing less harsh. 

 

Introduction 

Resource extraction and energy generation face pressure to transition towards more 
sustainable practices, e.g. by reducing CO2 emissions. Thus, many operators are 
increasingly adopting Carbon Capture and Storage (CCS) and Carbon Capture, Utilization, 
and Storage (CCUS) technologies. They play a key role in significantly reducing the overall 
carbon footprint of fossil fuel extraction and consumption. 
 
In this context, wellbore integrity of the cement systems is important. These systems are to 
isolate geological formations and preventing migration of CO2 and other fluids to the surface. 
Depending on the actual wellbore conditions, CO2 partial pressure and actual cement 
formulation, conventional oil well cement systems can demonstrate drawbacks when 
exposed to CO2-rich environments. A typical phenomenon is carbonation which can 
compromise the wellbore’s long-term sealing and containment capabilities. 
 
A previous study has shown that after 4 months of CO2 exposure, alterations in conventional 
Class G cement systems could be observed in the order of 0.5 to 1.5 mm by means of micro-
CT with no complete failure of samples. For that given well conditions, a simplified 
extrapolation had suggested that carbonation will have penetrated only a few cm into the 
cement after 50 years of exposure. 
 
This study was part of the cement qualification for a first CCS exploration as well as 



 

 

subsequent CO2 injector wells in a CCS license in Denmark. At depths between 2,000 and 
3,000 m, there are two distinct sandstone formations capable of holding CO2. A 900 m thick 
layer of shale and claystone encloses the stored CO2 and acts as a natural, impermeable 
seal that prevents it from migrating to the surface. It is estimated that the subsurface in the 
license area may have a total storage capacity of up to 250 million tons of CO2. 
 
Table 1 lists the two formations for CO2 storage, their corresponding depths and conditions. 
 
Table 1: Conditions for CO2 contact of the cement slurries to be tested in this study. 

Formation Depth / m 
Expected 

T / °C 
max. p / bar 

Expected CO2 

pressure / bar 

A +/- 1900 +/- 60 +/- 110 340 

B +/- 3000 +/- 100 +/- 200 550 

 

 

Experimental 

The objective of this study is to determine the potential negative/beneficial properties of the 
following cement designs: 
 

a) 1.9 SG Class G cement (base case) 
b) 1.9 SG Class G/Silica (reduced Portland cement) 
c) 1.9 SG Commercial “CCS-designed” cement 
d) 1.9 SG Blast-furnace slag (BFS) cement 

 
All of these formulations are used in “fit-for-purpose” designs incl. corresponding additives, 
etc. in order to meet all requirements for cementing across the two above mentioned 
sections as confirmed by complementary testing according to API RP 10B. 
 
The following performance criteria are set as shown in Table 1. 

 

Table 1: Performance CO2 exposure criteria. 

Parameter Criteria Comments 

Visual appearance 
No flaking, cracks, and micro 

cracks 
Photograph 

Deterioration 
No micro-cracks, 

carbonation 
Micro-CT 

Porosity No significant increase Towards gas 

Permeability 
No significant increase, 

max. < 0.1 mD 
Towards gas 

Compressive Strength > 500 psi 
Uniaxial Compressive 

Strength (UCS) 

 
 
Curing of all slurries is done for 72 hours at individual downhole pressure and temperature 
followed by 2 weeks aging in the corresponding synthetic formation water (“base brine 
aging”). The main compositional components of the formation brines and pH are given in 
table 3. After each of the two steps, the cement plugs with a dimension of 2” by 1” were 
removed from the autoclaves for generating the baseline by µ-CT scanning, 
permeability/porosity as well as compressive strength testing. 



 

 

Table 3: Brine compositions. 

 Na+ K+ Ca2+ Mg2+ Sr2+ Fetotal Cl− Br− pH− 

mg / L 

A 56667 421 8033 1480 498 39 105000 372 6.3 

B 77333 1838 27950 2820 815 281 177667 993 5.9 

 
 
Afterwards, all four cement designs were placed again into autoclaves being filled with 
synthetic formation brine and energized using CO2 for around 30 min while monitoring a pH 
drop reaching saturation. The sample cells were ramped in 90 min to downhole temperature 
and pressure whereas samples were taken out for monitoring alteration upon CO2 aging 
after 1, 2 and 3 months. Figure 1 shows a photograph of the heating cabinet hosting the 
autoclaves. 
 
 

 
Figure 1: Autoclave inside heating chamber used at Harbour Energy´s Technology & Service 
Center for exposure of cement plugs to CO2-saturated formation brine. 
 

Results 

 
Figure 2 compiles photographs of the a) Class G-based cement slurry design (base case) 

after curing for 96 hours, 2 weeks of base brine aging as well as upon CO2 exposure for 1, 2 

and 3 months. The corresponding photographs of the other cement systems, i.e. b) to d), Are 

given in figures 3 to 4. 

The higher iron content in the formation A brine leads to a “rusty” appearance. For all cement 

systems, no evident general flaking or major cracks at any stage could be observed.  

Minor flaking could only be observed on one of the Class G as well as Class G/Silica 

samples. The origin is attributed rather to handling only. 

 

 

 
 
 



 

 

 
 
 
 
 

 
Figure 2: Photographs of the a) Class G cement plugs at different stages upon 
curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row conditions). 
 
 

 
Figure 3: Photographs of the b) Class G/Class G Silica cement plugs at different stages upon 
curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row conditions) 
 
 



 

 

 
Figure 4: Photographs of the c) CCS-designed cement plugs at different stages upon 
curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row conditions) 
 
 

 
Figure 5: Photographs of the d) Blast-furnace slag (BFS) cement plugs at different stages 
upon curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row 
conditions) 
 
 
Micro-CT scan results of all cement systems is given in figures 6-9.  



 

 

 
Figure 6: Micro-CT scans of the a) Class G cement plugs at different stages upon 
curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row conditions) 
 

 
Figure 7: Micro-CT scans of the b) Class G/Silica cement plugs at different stages upon 
curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row conditions) 
 



 

 

 
Figure 8: Micro-CT scans of the c) CCS-designed cement plugs at different stages upon 
curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row conditions) 
 
 

 
Figure 9: Micro-CT scans of the d) Blast-furnace slag (BFS) cement plugs at different stages 
upon curing/aging/CO2 exposure at formation A (top row) and formation B (bottom row 
conditions) 
 
 
For the Class G cement plugs, a slight carbonation front (darker-shaded outline) is visible as 
indicated by the white arrow after 3 months of CO2 exposure at formation A conditions (see 
figure 7). The carbonation front is reduced for the Class G/Silica system (see figure 8). Any 



 

 

carbonation appears to be less profound at higher temperatures (formation B). No evident 
micro cracks of Class G and Class G/Silica is visible whereas any minor flaking/chopping for 
selected of these plugs is attributed to handling only. 
 
In contrast, the CCS-designed as well as Blast-furnace slag-based cement systems (see 
figure 8 and 9, respectively) show only traces of a deteriorated zone which is not present at 
higher temperatures (formation B conditions). If any sample contains micro cracks, they most 
likely result exclusively from the fabrication process. 
 
Figure 10 exhibits magnified cutouts (upper left corner) of the 3-months CO2-aged cement 
plugs 
 
 

 
Figure 10: Magnified cutouts of the cement plugs upon three months exposure to CO2 

(formation A = top row, formation B = bottom row). 
 
Once again, it is clearly visible that the formation B conditions (higher temperature) being 
less harsh in terms of carbonation. This is in alignment with previous studies performed in-
house. The reactivity of the different can be ranked as follows: 
 

CCS Design (least reactive) < Class G/Silica ≈ BFS < Class G 
 
 
Figures 11 and 12 illustrate the permeability and porosity changes of the cement systems at 
all stages for formation A and formation B conditions, respectively. 



 

 

 
Figure 11: Permeability (left) and porosity (right) results for all cement systems at formation A 
conditions. 
 
 

 
Figure 12: Permeability (left) and porosity (right) results for all cement systems at formation b 
conditions. 
 
 
The gas permeabilities at all stages can be rated as very low (< 2.5 nD). The Class G and 
Class G/Silica cement samples show decreasing trends over time in permeability, whereas 
the CCS design as well as the BFS cement show the opposite. Also decreasing trends can 
be seen for Class G and Class G/Silica with regards to porosity, whereas the CCS design 
and the BFS cement remain more or less constant. The increasing porosity for the BFS 
cement is most likely due to leaching of salt (required to be added for the slurry to yield a 
density of 1.9 SG). 
 
Results from mechanical properties of all tested cements at all stages are sketched in figure 
13.  

 
Figure 13: Compressive strengths development for formation A (left) and B (right) conditions. 



 

 

All recorded compressive strengths can be rated as being on a high level (> 2,000 psi) at all 
stages. Class G, Class G/Silica and the CCS-Design show no clear developing trend with the 
numbers b22eing all within a certain range. In comparison, the BFS cement exhibits a clear 
trend of increasing compressive strength over time. The final compressive strength (after 3 
months of CO2 exposure) can be put into the following increasing orders: 
 

• Formation A: Class G/Silica < CCS Design < BFS ≈ Class G 

• Fomation B: Class G < Class G/Silica < CCS Design < BFS 
 
 
Based on the criteria listed in table 2, the following overall rating of the different cement 
systems can be concluded (table 4). Please note that for all parameters marked with “*”, CO2 
exposure represents worst-case conditions (attack from all sides vs. unidirectional) flaking 
and cracks not likely when cement is surrounded by casing/formation. 
 
 
Table 4: Individual parameter as well as overall rating of the different cement systems.  

 
Visual 

apperance 
(Flaking, 
Cracks) 

µ-CT (Micro 

Cracks, 
Carbonation/ 
Deterioration) 

Porosity Permeability 
Compressive 

Strength 
Overall 

Class G +* +* +++ +++ +++ + 

Class 
G/Silica 

+* +* +++ +++ +++ + 

CCS Design +++ +++ +++ +++ +++ +++ 

BFS Cement +++ +* +++ +++ +++ ++ 

 
 
Technically, all tested cement systems considered „fit-for-purpose“ for the application – 
however, slight performance differences remain as shown in far-right column showing that 
the CCS Design exhibits the best overall performance. 
 







































https://doi.org/10.1016/j.geothermics.2012.07.002
https://www.schweizerbart.de/publications/detail/isbn/9783510958818/Geotektonischer_Atlas_von_Nordwest_Deutschland_und
https://www.schweizerbart.de/publications/detail/isbn/9783510958818/Geotektonischer_Atlas_von_Nordwest_Deutschland_und


https://www.bveg.de/umwelt-%20sicherheit/technische-regeln/leitfaden-wirtschaftliche-bewertung-geologischer-risiken-von-tiefengeothermischen-projekten/
https://www.bveg.de/umwelt-%20sicherheit/technische-regeln/leitfaden-wirtschaftliche-bewertung-geologischer-risiken-von-tiefengeothermischen-projekten/
https://www.bveg.de/umwelt-%20sicherheit/technische-regeln/leitfaden-wirtschaftliche-bewertung-geologischer-risiken-von-tiefengeothermischen-projekten/
https://geowaerme.nrw.de/
https://www.wirtschaft.nrw/masterplan-geothermie
https://doi.org/10.1016/S0040-1951(99)00030-X
























https://agsi.gie.eu/#/




































https://doi.org/10.2118/169601-MS
https://doi.org/10.2118/162081-MS






























































































































https://doi.org/10.1130/0016-7606(1976)87%253C250:hftdtr%253E2.0.co;2
https://doi.org/10.1029/JB089iB13p11527
https://doi.org/10.2118/58086-PA
https://doi.org/10.2118/686-G
https://doi.org/10.1146/annurev.ea.06.050178.002201
https://doi.org/10.35097/D2KXKXVNWXCFFCN9
https://doi.org/10.35097/C7A38A5USBSYDH88
https://doi.org/10.12989/GAE.2018.16.1.035










































https://doi.org/10.1029/2000GL008494
https://doi.org/10.3390/catal12121619



















































































