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wDas schinste Gliick des denkenden Menschen ist, das Erforschliche
erforscht zu haben und das Unerforschliche n verebren.

JW. v. Goethe, 1749-1832



Kurzdarstellung

Geothermische Stromerzeugung stellt Mindestanforderungen an Fluidférderraten und -temperaturen und
damit an die Produktivitit der zu erschlieBenden Reservoire. Im Falle der untersuchten klastisch sedimen-
tiren Speichergesteine des Norddeutschen Beckens ist die Ausgangsproduktivitit zu gering fiir eine effi-
ziente Férderung. Maf3nahmen zur kiinstlichen Produktivititssteigerung sind unerldsslich.

Die potenziellen Nutzhorizonte sind fluidgesittigt und befinden sich in groen Versenkungsteufen abseits
geothermischer Anomalien. Es handelt sich so um geothermale Fluidlagerstitten auf einem geringen
Enthalphieniveau. Mit Hilfe bindrer Konversionsanlagen ist eine Stromerzeugung bei ausreichendem Mas-
senstrom jedoch realisierbar. Auf Grund ihrer weiten Verbreitung bergen sie demnach ein grof3es theoreti-
sches Energiepotenzial. Da es sich um nicht-artesische Speicher handelt, sind Férderhilfsmittel einzuset-
zen. Die Uberwindung der Diskrepanz zwischen dem einerseits geringen technisch-wirtschaftlichen und
dem andererseits hohen theoretischen Nutzenpotenzial durch eine geeignete ErschlieBungstechnologie
war die Hauptmotivation fiir die vorliegenden Untersuchungen.

Die Untersuchungen befassten sich daher im Schwerpunkt mit hydraulischen Stimulationsmal3nahmen zur
sekundiren Produktivititserh6hung. Neben allgemeinen Fragestellungen - Transfermdglichkeiten von
Erkenntnissen und Technologien aus der Kohlenwasserstoffindustrie - wurde deren Machbarkeit und
Wirkungsweise anhand eines konkreten Fallbeispiels iberprift. Hierfiir erfolgte die Auswertung von Feld-
experimenten, die in einer aufgewiltigten Rotliegend-Erdgasbohrung im &stlichen Bereich des Norddeut-
schen Beckens durchgefithrt wurden. Die Zielhorizonte waren Sandsteinformationen an der Basis der
Rotliegend-Stratigraphie. Die Stimulationsmal3nahmen wurden als hydraulische Frac-Operationen unter
Verwendung hochviskoser Fluide und dem Zusatz von Stiitzmitteln (Hydraulic Proppant Fracturing) aus-
gelegt. Das Ziel bestand darin, Risse in der pords-permeablen Matrix und damit neue hochkonduktive
FlieBwege zu erzeugen, um bohrlochnahe, produktive Reservoirzonen hydraulisch effektiv an die Bohrung
anzuschliefen. Die Stiitzmittel dienten dem langfristigen Offenhalten der Risse wihrend der Férderphase.
Fir einen gesteigerten Stimulationserfolg sah das Konzept die sukzessive Behandlung zweier Intervalle im
unverrohrten Abschnitt der Bohrung vor. Dadurch konnte eine maximale hydraulische Zuflussfliche er-
reicht werden. Das erforderte die Anwendung einer neuen Frac-Technologie. Es handelte sich um den
Einsatz eines riickholbaren open hole Packers sowie einer Kiesschiittung, um die hydraulische Isolation
des jeweiligen Behandlungsintervalls zu gewihtleisten. Obwohl die eingesetzten Einzelkomponenten und
—verfahren aus der Kohlenwasserstoffindustrie bekannt sind, lag fiir das technologische Gesamtkonzept
unter den am Standort gegebenen in situ Bedingungen keine Referenz vor. Trotz der erfolgreichen Erzeu-
gung von hydraulischen Rissen in beiden Intervallen unter Verwendung von mehr als 10* kg Stiitzmittel
und 200 m® hochviskoser Fluide, konnte das Stimulationsziel nicht in vollem Umfang erreicht werden.
Hierfiir war unter anderem eine technisch bedingte Unterdimensionierung der Behandlung verantwortlich,
die keinen effektiven hydraulischen Anschluss des Speichers ermdglichte. Ferner wurden chemisch-
mechanische Effekte identifiziert und modelltechnisch nachgebildet, die wihrend der Einschluss- und
Forderphase zu einer Reduzierung der Risskonduktivitdt gefihrt haben kénnten. Schlussfolgernd kann
festgehalten werden, dass das Stimulationspotenzial der Zielhorizonte somit einerseits noch nicht ausge-
schopft, andererseits generell reservoirspezifisch begrenzt ist. Dies gilt unter alleiniger Berticksichtigung
technisch und wirtschaftlich realisierbarer Stimulationspotenziale. Nicht zuletzt wurde eine Vielzahl neuer
tbertragbarer Erkenntnisse im Zusammenhang mit dem hydraulisch-mechanischen Gebirgsverhalten, der
Rissmodellierung und der angewandten Frac-Technologie gewonnen, die als Grundlage fiir angepasste
Stimulationsmal3nahmen dienen kénnen.

Im Rahmen der Untersuchungen wurde auch der energetische und finanzielle ErschlieBungsaufwand et-
mittelt, der mit der Herstellung des Zugangs zur potenziellen Lagerstitte und dem méglichen Anlagenbe-
trieb verbunden ist. Die energetische Effizienz des Gesamtsystems wird dabei hauptsichlich vom For-
deraufwand bestimmt, der wiederum in erster Linie von der Produktivitdt der Lagerstitte abhidngt. Die
Investitionskosten fiir die Herstellung des Untertagesystems, mit den Bohrungskosten als Hauptanteil,
bestimmen dabei maligeblich die Kosteneffizienz. In beider Hinsicht konnten Einsparpotenziale und
Zielgrofien herausgearbeitet werden.

Die Untersuchungen haben gezeigt, dass die Zielhorizonte nur dann potenzielle Nutzhorizonte sind, wenn
diese bereits eine moderate Ausgangsproduktivitit aufweisen und energie- und kosteneffizient erschlossen
werden. Grundsitzlich sollte in diesem Zusammenhang deshalb auch dber einen Anschluss weiterer Zu-
flusshorizonte nachgedacht werden, der zu einer Gesamtproduktivititserh6hung beitragen und die Stand-
ortabhingigkeit verringern kann.



Abstract

For an economic geothermal power generation certain fluid production rates and temperatures are re-
quired implying a corresponding reservoir productivity. In the case of the investigated clastic sedimentary
reservoir rocks (Rotliegend sandstones) of the North German Basin the initial productivity is too low for
an efficient fluid production. Therefore, measures for a secondary productivity enhancement become
mandatory.

The potential pay zones in this area are deep-seated aquifer structures aloof from positive geothermal
anomalies. They can be classified as low-enthalpy fluid dominated geothermal reservoirs. However, using
binary power plants a power generation becomes feasible for high flow rates. Nevertheless, because of the
large distribution throughout the basin the reservoirs bear a high theoretic energy potential. As the reset-
voirs are non artesic, artificial lift systems have to be applied and included in the overall energy balance.
Overcoming the discrepancy between a low technical feasibility on the one hand and a high theoretic
availability by applying a fit-to-purpose development technology was the key motivation for the investiga-
tions carried out.

The primary stress was put on evaluating the effectiveness of hydraulic stimulation technology in the given
environment. Besides general aspects — including knowledge transferability from hydrocarbon industry —
their feasibility and impact have been researched and verified by analysing large scale field experiments
conducted in a designated research well in the North German Basin.

The target horizons were sandstone formations at the base of the Rotliegend stratigraphy. The stimulation
treatments were performed as hydraulic fracturing operations using high viscosity frac fluids and prop-
pants (hydraulic proppant fracturing). The goal was to create highly conductive new flow paths in the po-
rous-permeable matrix in order to effectively connect near-wellbore productive reservoir zones. Proppants
were used to assure a long term fracture aperture during drawdown conditions. For an increased stimula-
tion success two intervals were successively fracture treated in the open hole section (3,9 to 4,3 km depth
below surface) of the well. By treating an open hole section the hydraulic connection of a maximum effec-
tive inflow area should be realized. An innovative fracturing technology concept was applied using an
open hole retrievable packer and a sand plug to realize the zonal isolation of each interval respectively.
Although the basic components and procedures are known in hydrocarbon industry, there was no techni-
cal reference available for the applied concept referring to the given in situ conditions (temperature, pres-
sure, depth and fluid chemistry).

Nevertheless, fractures could be created in both intervals placing more than 10* kg proppants and 200 m?
high viscosity fluids into the formations. Yet the initial stimulation goal could not be reached because the
productive reservoir zones could not be effective enough connected to the wellbore. This was mainly due
to a sub-dimensioning of the treatments in order to reduce the risk of a technical failure (e.g. by-pass of
the packer). Moreover chemical-mechanical effects could be identified and analysed that led to a reduction
of the fracture conductivity during shut in and production phases. Consequently the stimulation and pro-
ductivity potential of the pay zones have not yet been fully reached. On the other hand the investigations
showed that this potential is strongly reservoir specific and also limited. This is valid assuming a technical
and economical feasibility. Nevertheless, a variety of transferable new insights in the field of the hydraulic-
mechanical rock properties and behaviour of the target zones, fracture modelling and the applied technol-
ogy concept could be gained from the experiments. They can be directly used for further stimulation
treatments at this and geologically comparable sites.

The investigations also covered energetic and cost issues related to the geothermal energy exploitation
concept. In this context the energy demands for drilling and completing the wells and lifting the fluids
from the reservoir to the surface were determined including a sensitivity study. The energetic efficiency of
the overall concepts is dominated by the production effort that in return is directly depending on the res-
ervoir productivity. The cost efficiency on the other hand is clearly dominated by the investment costs for
the wells. On both sides key parameters, saving potentials and benchmarks could be determined.

The research has shown that the target horizons have the potential to serve as potential pay zones only if
they bear a moderate initial productivity and can be developed in an energy- and cost-efficient manner.
Secondary stimulation treatments with the goal of enhancing the inflow performance by creating highly
conductive flow paths are mandatory in this context. Guaranteeing their permanent effectiveness by
proper treatment design, execution and production set up requires further research and development.

To increase the overall productivity and to lower the site dependency future research should additionally
focus on connecting further productive pay zones in the vicinity of the developed clastic sedimentary
reservoir rocks.
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1 EINLEITUNG

1 Einleitung

Die Untersuchungen befassen sich mit der Technologie zur ErschlieBung sedimentirer, tieflie-
gender Speichergesteine mit dem Ziel einer effizienten Stromerzeugung aus geothermischer Nie-
dertemperaturwirme.

Es handelt sich um nicht artesische Niedrig-Enthalpie-Lagerstitten, aus denen Fluide mit Tem-
peraturen zwischen 120°C und 150°C geférdert werden sollen. Abseits geothermischer Anoma-
lien - bei einem durchschnittlichen Temperaturgradienten von 30°C/km miissen - Lagerstitten in
vertikalen Teufen von vier bis 5 km erschlossen werden. Die Stromerzeugung unter Verwendung
dieser Fluide als Wirmetrdger mit Hilfe geeigneter bindrer Anlagen erfordert hohe Durchsatz-
und demnach Forderraten.

Im Falle der fur die Untersuchungen relevanten Speichergesteine, es handelt sich um Rotliegend-
Sandsteine des Norddeutschen Beckens, liegt einerseits eine flichendeckende Verbreitung und
damit eine hinreichende Abnehmernihe vor, andererseits reichen die naturlichen Produktivititen
der Lagerstitten an den meisten Standorten nicht aus, um eine effiziente Férderung zu realisie-
ren.

Die Uberwindung dieser Diskrepanz zwischen einerseits hohem theoretischem und bisher gerin-
gem technisch-wirtschaftlichem Potenzial durch eine geeignete ErschlieBungstechnologie unter
Anwendung von MaBnahmen zur kinstlichen Produktivititssteigerung ist daher Schwerpunkt
der Untersuchungen.

Es handelt sich dabei um hydraulische Stimulationsma3nahmen, bei denen kinstliche Risse
(Fracs) im Gestein erzeugt werden. Diese dienen als zusitzliche FlieBwege und verbessern das
hydraulische Zuflussverhalten des Reservoirs. Es kommen keine massiven Oberflichenwasserin-
jektionen (Hot Dry Rock-Technologie) in das kristalline Grundgebirge zur Anwendung, sondern
es werden reservoirspezifisch konditionierte Fluid-Feststoffgemische fur die Risserzeugung und
Rissstabilisierung in sedimentiren Formationen verwendet. Als Fluid wird ein hochviskoses Gel
eingesetzt, welches den Transport groer Mengen Stutzmittel (Proppant) in die Risszonen er-
moglicht. Das Verfahren ist aus der Kohlenwasserstoffindustrie als Hydraulic Proppant Fractu-
ring (HPF) bekannt und weit verbreitet, jedoch mit der Konzentration auf andere lithologische
Einheiten.

Im Falle der betrachteten und zu stimulierenden potenziellen geothermischen Nutzhorizonte ist
eine direkte Ubertragung der bisher vorhandenen Erfahrungen und Technologien nicht méglich
— und zwar weder aus dem Geothermie - noch aus dem Kohlenwasserstoffsektor. Der Grund
liegt unter anderem in den divergierenden Anforderungen an die Rissgeometrien
und -dimensionen in Verbindung mit dem hochsalinarem, wasserihnlichem Férdermedium. Vor
allem gilt es maximale Zuflussflichen und nicht einen spezifischen dinnmaichtigen Horizont
hydraulisch anzubinden. Fur die hierfir angewendete selektive Stimulationstechnologie in einem
offenen Bohrlochabschnitt lagen bisher keine Referenzen unter den lokalen in-situ Bedingungen
Vor.

Die Untersuchungen befassen sich daher zunichst mit theoretischen Aspekten der Reservoirsti-
mulation. Im Anschluss werden die hier gewonnenen Erkenntnisse auf ein praktisches Fallbei-
spiel ibertragen. Es handelt sich dabei um die Auswertung der Feldexperimente zur Stimulation
sedimentirer Speicher innerhalb der Forschungsbohrung Grof3 Schonebeck, welche als ,,In Situ
Geothermielabor® und Referenzstandort im Rahmen dieser Untersuchungen genutzt wurde. Ein
Untersuchungsschwerpunkt ist hierbei die numerische Modellierung der erzeugten Risse und des
hydraulisch-mechanischen Verhaltens des Gebirges.

Der kumulierte theoretische und praktische Erkenntnisgewinn dient der Weiterentwicklung geo-
thermischer ErschlieSungstechnologien. Dies gilt sowohl fiir den Referenzstandort als auch fir
die ErschlieBung vergleichbarer Lagerstitten.

Dabei wird so vorgegangen, dass zu Beginn das Stimulationsziel in Bezug auf unterschiedliche
Reservoirszenarien anhand der Berechnung des spezifischen Forderaufwands ermittelt wird.



1 EINLEITUNG

Hieraus wird ein Stimulationsbedarf abgeleitet, dessen Realisierbarkeit es anschlieBend mit Hilfe
der zuvor erwihnten Untersuchungen zu tiberprifen gilt.

AbschlieBend erfolgt eine Betrachtung des monetiren und energetischen Aufwands, welcher mit
dem ErschlieBungskonzept verbunden ist. Hierbei wird insbesondere auf die Investitionskosten
der Bohrungen eingegangen. Neben einer Ertragsabschitzung ermoglicht die Vorgehensweise
somit eine ganzheitliche Analyse des geothermischen Energiegewinnungskonzeptes.

In den verschiedenen Themenbereichen kommt es ebenfalls zur Vorstellung und Diskussion al-
ternativer Konzepte und Methoden relativ zum untersuchten praktischen Fallbeispiel. Diese wet-
den als Ausblick verstanden und dienen dazu Handlungsbedarf aufzeigen.
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2 Untersuchungsziele und Technologisches Konzept

Im Folgenden wird das grundlegende Konzept zur ErschlieBung sedimentirer Niedrig-Enthalpie-
Lagerstitten prisentiert und gleichzeitig den konventionellen Erdwirmegewinnungstechnologien
zur Stromerzeugung gegentibergestellt. Somit wird eine Einordnung in den Stand der Technik
und eine Abgrenzung des Konzeptes gegentiber anderen Technologiebereichen méglich.

2.1 Konventionelle Erdwarmegewinnung

Geothermische Stromerzeugung nach konventioneller Art basiert auf der Nutzung von Fluidla-
gerstitten, die im Bereich geothermischer Anomalien lokalisiert sind. Die in den Gesteinen ge-
speicherten Fluide besitzen dort einen hohen Enthalpiegehalt. Die Lagerstitten weisen zudem
eine hohe Produktivitit auf. Die Produktion der Fluide erfolgt unter artesischen Bedingungen.

Je nach Zusammensetzung und Dampfgehalt des Fluids erfolgt eine direkte Nutzung oder eine
Nutzung iiber Single- oder Double-Flash'-Anlagen zur Stromerzeugung. Installierte Leistungen
solcher Einzelanlagen belaufen sich teilweise auf einige hundert Megawatt /Kutscher 2000/
Weltweit existierte im Jahre 2000 eine installierte elektrische Leistung aus Geothermie von mehr
als 8 GW, (Tab. 01).

Es sind vor allem die extremen Standortbedingungen und das Findigkeitsrisiko im Falle von
Hoch-Enthalpielagerstitten, die eine Ausweitung der geothermischen Stromgewinnung begren-
zen bzw. eine weitgehend standortunabhingige, abnehmernahe Energiegewinnung verhindern.
Die Nutzung findet daher nur an wenigen priadestinierten Lokationen statt /Kaltschmitt et al.
1999/.

Geothermie ist dennoch eine allgegenwirtige Primirenergiequelle. Diese kontinuierlich vom Erd-
innern an die Erdoberfliche stromende Energie ist dabei aus drei Quellen zusammengesetzt:

» vor der Erdentstehung vorhandene so genannte Ursprungswirme,

» wihrend der Erdentstehung frei gewordene und im Erdinnern gespeicherte Gravitations-
energie,

» freigesetzte Zerfallsenergie vor allem in der Erdkruste enthaltener radioaktiver Isotope,
die auf Grund der meist schlechten Wirmeleitfahigkeitseigenschaften der Gesteine als
Wirme nach wie vor zum tberwiegenden Teil in der Erde gespeichert ist.

Die kumulierte heutzutage noch vorhandene Gesamtwirme der Erde belduft sich auf ein Niveau

zwischen 12 und 24 -10” J%. Hiervon befinden sich in der duBeren Erdkruste bis etwa 10 km Tie-
fe ca. 10*° J. Der resultierende Wirmestrom zur Erdoberfliche betrigt somit bei einer durch-
schnittlichen Wirmeleitfihigkeit der Gesteine rund 65 mW/m? /Kaltschmitt et al. 1999/.

Die flichendeckende und effiziente Nutzung der Erdwirme fur eine Stromerzeugung erfordert
Technologieinnovationen sowohl bei der ErschlieBung des Untergrundes als auch bei der Ener-
gieumwandlung. Die Energiebereitstellung unterliegt keinen jahres- und tageszeitlichen Schwan-
kungen, was eine hohe Auslastung der Anlagen und folglich eine Grundlastversorgung ermog-
licht. Dieser Sachverhalt wird durch die Daten in Tab. 01 zum Stand der geothermischen
Stromerzeugung bestatigt. Hier ist zu erkennen, dass in der Regel der Anteil an der nationalen
Erzeugung grofler als der der nationalen Leistung ist, was das Grundlastpotenzial geothermischer
Energiegewinnung verdeutlicht.

Ferner handelt es sich um eine regenerative Energiequelle /Kaltschmitt et al. 1999/.

! Verdampfer
238,2 -10" J/a Weltprimatrenergieverbrauch in 2001 /BP 2002/

3
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installierte erzeugte Anteil an | Anteil an
elektrische elektrische | nationaler | nationaler
Land Leistung, Energie, Leistung, | Erzeugung,
MY, GWh. % %

Athiopien 8,52 30,05 1,93 1,85
|Australien 0,17 0,90 n/a 4 4e-4**
China 29,17 100,00, n/a 7,3e-3%*
Costa Rica 142,50, 592,00 7,77 10,21
El Salvador 161,00, 800,000 15,39 20,00
Frankreich (Guadeloupe) 4,20 24.,60" n/a 2,00
Guatemala 33,40, 215,90 3,68 3,69
Indonesien 589,50 4.575,00 3,04 4 28%*
Island 170,00, 1.138,00 13,04 14,73
[talien 785,00 4.403,00 1,03 1,59%*

apan 546,90 3.532,00 0,23 0,33%*
Kenia 45,00 366,47 5,29 8,41
IMexico 755,00 5.681,00 2,11 3,16
Neuseeland 437,00 2.268,00 5,11 6,08
Nicaragua 70,00, 583,000 16,99 17,22
Philippinen 1.909,00, 9.181,00 n/a 21,52
Portugal 16,00 94,004 0,21 0,271%*
Russland (Kamchatka) 23,00 85,00, 0,01 0,01
(Thailand 0,30 1,80% n/a 1,9e-3%*
Turkei 20,40 119,73* n/a 0,10%*
[USA 2.300,00 15.470,00 0,25 0,39%*
Geothermie weltweit 8.046,00 49.261,45
weltweit install. Kraftwerksleistung***, MW. 3.262.000
lAnteil Geothermie, % 0,25
weltweite Stromerzeugung**, GWhe 15.684.000
lAnteil Geothermie, % 0,31

*Angaben basieren auf einem angenommenen Jahresnutzungsgrad von 67%, da die tatsichliche Erzeugung nicht in
den Linderberichten enthalten war.
* BP 2002, *** DOE 2002

Tab. 01: Status der geothermischen Stromersengung im Jahr 2000
[ diberarbeitet aus Huttrer 2000 und Lund 2000/ .

Liegt das Ziel darin, die geothermische Stromerzeugung unabhingiger von lokal begrenzten A-
nomalien (siche Abb. A>1, Abb. A-2) zu machen, und sie damit auch einem potenziellen
Verbraucher niher zu bringen, gilt es vor allem zwei Faktoren zu berticksichtigen:

1. Es miussen Lagerstitten erschlossen und nutzbar gemacht werden, die flichendeckend
verfigbar sind.

2. Es missen alternative Energieumwandlungstechnologien eingesetzt werden, die eine
Stromerzeugung aus Niedertemperaturwirme ermdglichen.

Ein technologischer Ansatz auf diesem Gebiet ist die Hot Dry Rock-Technologie (HDR), die
sich auf die ErschlieBung des kristallinen Grundgebirges konzentriert. Das Gestein wird hierfiir
kiinstlich hydraulisch zerkliftet und somit ein nattrlicher Wirmetauscher mit einer Warmeaus-
tauschfliche von mehreren Quadratkilometern erzeugt /Soultz 2002; Weidler et al. 2002/.
Das Konzept sieht dabei die kontinuierliche Zirkulation eines antropogenen Fluids (z.B. konditi-

3 siche Appendix B fir Abb. A-... bzw. Tab. A-...
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oniertes Oberflichenwasser) tiber Injektions- und Férderbohrungen vor. Das Fluid erhitzt sich
und wird tbertigig einer Energieumwandlung zugefihrt. Das Konzept befindet sich im Entwick-
lungsstadium und wird unter anderem an den Pilotstandorten Soultz-sous-Foréts /Soultz 2002;
Hettkamp et al. 2002/ in Frankreich und Bad Urach in Deutschland erprobt /Tenzer et al. 2002;
Geodynamics 2002/.

Ein alternativer Ansatz ist Gegenstand dieser Arbeit, die gleichzeitig in aktuelle Forschungspro-
jekte eingebunden ist. Es handelt sich um die Nutzung tiefliegender Aquifere im Bereich des
Norddeutschen Beckens (siche Abb. A-3) /Huenges 2002a/. Fur die Untersuchungen wird die
Bohrung Grol3 Schonebeck als Pilotstandort und ,In Situ Geothermielabor® verwendet
/Huenges et al. 2002/. Am Standort wird ein fiir das Sedimentbecken typisches lithologisches
Profil erschlossen, das sowohl dem deutschen Raum als auch benachbarten Lindern zugeordnet
wetrden kann. Auf Grund der flichendeckenden Verbreitung der sedimentiren Strukturen /Jung
et al. 2002/ wird eine Ubertragbarkeit der gewonnenen Erkenntnisse und Technologieentwick-
lungen auf eine Vielzahl weiterer Standorte mit dhnlichen geologischen Strukturen angestrebt.
Zur Erreichung der fur die Stromerzeugung notwendigen Fluidtemperaturen gilt es, bei einem
durchschnittlichen geothermischen Gradienten in diesem Gebiet von ca. 30°C/km, Fluidla-
gerstitten in Teufen von 4km bis 5km zu erschlieBen. Im deutschen Bereich der Beckenstruktur,
werden in diesen Teufen an vielen Lokationen machtige Sedimentkomplexe des Rotliegenden
angetroffen (siche Kapitel 2.5).

Bei der hydrothermalen Erdwirmegewinnung fir den Betrieb von Heizzentralen werden in
Deutschland vor allem mesozoische Aquiferstrukturen genutzt /Kaltschmitt et al. 1999/. Im
Vergleich zu diesen aber auch anderen konventionell genutzten Reservoiren zur geothermischen
Stromerzeugung (z.B. Heilldampflagerstitten gebunden an Kluftspeicher: Lardarello-Typ, The
Geysirs), haben die potenziellen Rotliegend-Nutzhorizonte ein niedriges nattrliches Produktivi-
titsniveau bzw. geringe Permeabilititen. Es kann daher von schlecht ausgebildeten Aquiferen
gesprochen werden. Auf Grund dessen und der hohen ErschlieBungskosten kamen sie bislang
fir eine wirtschaftliche geothermische Nutzung nicht in Frage. Es wird daher ein ErschlieBungs-
konzept angestrebt, welches die kiinstliche Erh6hung der Ausgangsproduktivitit durch hydrauli-
sche Stimulationsmal3nahmen vorsieht (Abb. 01).

Gleichzeitig missen dhnliche Mal3nahmen auch injektionsseitig getroffen werden, um fir die
vollstindige Verbringung der geférderten Medien bei moderaten Injektionsaufwand zu sorgen.
Es sind die hochsalinaren Formationsfluide dieser Reservoire, die als Warmetriger fir das ge-
wihlte Konzept gewonnen und genutzt werden sollen.

Da keine artesischen Lagerstittenbedingungen herrschen, missen trotz kinstlicher Produktivi-
titserhohung Forderhilfsmittel eingesetzt werden, um die Fluide den tibertigigen Energieum-
wandlungsanlagen in ausreichender Menge zuzufithren. Diese Férderhilfsmittel werden mit dem
in der Anlage erzeugten geothermischen Strom angetrieben und machen je nach Forderleistung
und Reservoirbedingungen unter Umstinden einen betrichtlichen Anteil des Eigenbedarfs der
Anlage aus. Diesen Eigenbedarf gilt es abzuschitzen, um letztendlich eine Aussage tber die Ge-
samteffizienz der Anlage machen zu kénnen. Durch die Bestimmung des spezifischen Forder-
aufwands wird ebenso der Stimulationsbedarf definiert. Dieser muss dem Stimulationspotenzial
(aus theoretischen Modellen und praktischen Fallbeispielen) gegeniibergestellt werden, um letzt-
endlich Aussagen zur technischen Machbarkeit des Gesamtkonzeptes treffen zu kénnen.

2.2 Erschlieffung des Untergrundes

Fir eine nachhaltige Nutzung bei konstanten Forderraten wird eine Druckhaltung des Reservoirs
erforderlich. Diese muss tiber die Reinjektion der entnommenen und abgekihlten Fluide in den
Forderhorizont erfolgen (Dublettensystem). Dabeti ist auf eine ausreichende laterale Distanz zwi-
schen Forder- und Reinjektionsort zu achten. Der erforderliche Abstand im Speicher ergibt sich
aus den Speicherparametern (Dichte p, und Kompressibilitit ¢, des Fluids und des Aquifers p,,
¢,), der Miachtigkeit des Nutzhorizontes 4 und der thermischen Durchbruchszeit #; bzw. der Be-
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triebsdauer der Anlage. Glg. 1 wird fiir die Abstandsberechnung von Sonden in einem gespann-
ten Aquifer verwendet /Schulz 1987/.

3.1‘ .  C., .
a:\/ b P64 (Glg. 1)

4-w-p,-c,h

Typische Sondenabstinde in einem Dublettesystem betragen 1 km bis 2 km /Schulz 2002/ im
Nutzhorizont. Am Reinjektionsort entsteht eine Wirmesenke, die sich als Kaltfront in das Ge-
birge ausbreitet /Schallenberg 1999/. Die Ausbreitungsgeschwindigkeit ist unter anderem abhin-
gig von den petrophysikalischen und thermischen Eigenschaften der Gesteine sowie von der er-
zeugten Temperaturdifferenz bei einer spezifischen Forderrate g. Die Distanz der Sonden von-
einander entscheidet unter anderem tiber die Dauer des Eintreffens dieser Kaltfront am Forde-
rort und demnach tber die Betriebsdauer der Anlage /Rockel et al. 1999/.

Die laterale Distanz muss daher als Kompromiss zwischen Druckhaltung und Temperaturabsen-
kung an das jeweilige Férderfeld angepasst werden. Ein abfallender Reservoirdruck kann in ge-
wissen Grenzen noch durch eine Erh6hung des Foérderaufwands kompensiert werden. Ein Tem-
peraturabfall ist hingegen nur iiber lange Regenerationsphasen auszugleichen. Da die geotherma-
len Fluide ohnehin aus entsorgungswirtschaftlichen und umweltschutztechnischen Gesichtspunk-
ten in den Untergrund reinjeziert werden miissen, ist auch eine Verbringung in einen
,»ochluckhorizont™ denkbar, der hydraulisch vom Nutzhorizont entkoppelt ist. Eine solche Vari-
ante wird jedoch nur dann moglich, wenn es sich um sehr ergiebige Reservoire, handelt bei denen
die Druckhaltung nur fiir sehr lange Forderzeitraume eine Rolle spielt. Abb. 01 zeigt das Eir-
schlieBungskonzept in seiner einfachsten Form (Dubletten-System) inklusive der diskutierten
Systemkomponenten und Charakteristiken.

Thermalwasser-

Generator kreislauf

Tropfen-
Abscheider @ Pumpe
Verdampfer >120°C

Kondensator/
_____ > Warmesenke
Konditionierung

“ =
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Abb. 01: Dubletten-System fiir die Erschliefung sedimentérer, flichendeckend verteilter Speichergesteine fiir eine
Stromerzeugung aus geothermischer Niedertemperaturwérme; die 1 erbesserung der Produfktivitit bzw. Injektivitit
des Reservoirs erfolgt durch gezielte hydraulische StimulationsmafSnabmen, die einen lateralen Einflussradius im
Zehner Meter Bereich besitzen.



2 UNTERSUCHUNGSZIELE UND TECHNOLOGISCHES KONZEPT

Die Kombination aus der ErschlieBung flichendeckend verbreiteter Nutzhorizonte, deren se-
kundirer Produktivititssteigerung sowie der Stromerzeugung aus Niedertemperaturwarme stellt
ein Gesamtkonzept dar, welches im Erfolgsfall einen erheblichen Beitrag zur Reduzierung der
Standortgebundenheit geothermischer Energiegewinnung leisten kann.

2.3 Technologische Schnittstellendefinition

Abb. 02 ordnet das Konzept (Abb. 01) in den Stand der Technik und der Forschung ein und ver-
anschaulicht die Schnittstellen zu weiteren Technologiebereichen.

Die Schnittstellen, hier Uberlappungsbereiche der Technologiefelder, kénnen zugleich als
Technologietransferpotenziale verstanden werden. Bei der qualitativen Gegeniiberstellung ist
deutlich zu erkennen, dass das vorgestellte Konzept zur ErschlieBung tiefliegender Aquifere auf
Erfahrungen unterschiedlicher Giite aus unterschiedlichen Technologiebereichen zurtickgreifen
muss. Es finden sich oft Uberschneidungen mit der KW-Industrie. Dabei ist jedoch zu beachten,
dass eine direkte Ubertragbarkeit von Erfahrungen, aus unterschiedlichen Technologien nicht
existiert, sondern prinzipiell eine individuelle Anpassung erfolgen muss (z.B. Stimulationstechnik,
Speicheraufschluss etc.).
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Abb. 02: Schnittstellendefinition fiir das Erschliefungskonzept tiefliegender geothermischer Aquifere (hier als
GSMatrix-Konzept bezeichnet); durchgezogene Linien markieren Lagerstatten und deren Eigenschaften, die fiir
die wirtschaftliche Gewinnung von Koblemwasserstoffen | Mader 1989; Economides et al. 1998; Kibler 2001a/
oder fiir die geothermische Stromergengung nach dem Stand der Technik erschlossen werden; gestrichelte Linien
markieren den Stand der Forschung | Kutscher 2001; Huenges 2002a; Soultz 2002; Geodynamics 2002/ .
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24 Geothermische Stromerzeugung aus Niedertemperaturwarme

Die Stromerzeugung aus geothermischer Niedertemperaturwiarme erfordert gewisse Prozesspa-
rameter fir einen effizienten Anlagenbetrieb.

Als Wirmetrdger dient das geothermale Fluid. Die Energie wird iber Wirmetauscher an einen
bindren Kreislauf abgegeben. Hier zirkuliert ein bei niedrigen Temperaturen verdampfendes Ar-
beitsmedium, das in einer an einen Generator gekoppelten Turbine entspannt, anschlieBend kon-
densiert und Uber Speisepumpen erneut dem Wairmetauscher zugefihrt wird (sieche Abb. 01).
Solche bindren Anlagen existieren in Form von ORC- (Organic Rankine Cycle) oder Kalina-
Anlagen und entsprechen dem Stand der Technik /Lund et al. 1999; Kutscher 2001; Maack et al.
2002; Rasseler 2002/.

Im Falle der Versorgung der Anlage mit geothermischer Energie bestimmen in erster Linie der
Massenstrom und die Temperatur des Férdermediums - in Bezug auf eine Wirmesenke — die
Effizienz der Energieumwandlung /Koéhler et al. 2002/.

Mit Hilfe bindrer Anlagen wird geothermische Stromerzeugung ab einem Foérdervolumenstrom
von 50 m®/h und einer Temperatur des Férdermediums tibertage von 100°C moglich /Kohler et
al. 2001/. Diese Untergrenze wird von der Verfuigbarkeit der Anlagenkomponenten (z.B. Turbi-
ne, Wirmetauscher) fir die entsprechenden Kapazititen definiert. Ein hoéheres Temperaturni-
veau der Fordermedien sowie ein hoherer Anlagendurchsatz fithrt bei Konstanthaltung der ande-
ren Prozessparameter zu einer Erh6hung des Wirkungsgrades der Anlage /Rafferty 2000; Paul et
al. 2002/.

Weiterhin zeigt Rogge et al. in einer Okobilanz fiir eine auf diesem Prinzip basierende Referenz-
anlage (2002), dass die Steigerung der Férdervolumenstrome von 50 auf 100 m*/h zu einer Hal-
bierung der COZ—Aquivalente fihrt, die bei Errichtung, Betrieb und Abriss der Anlage freigesetzt
werden. Die Klimagasbilanzen verbessern sich insgesamt weiter mit zunehmendem Volumen-
strom und steigender Temperatur des Férdermediums.

Im Rahmen dieser Studie wurde auch die Leistung einer rein auf die Stromerzeugung ausgelegten
Anlage berechnet, welche mit 100 m®/h geothermaler Fluide auf einem Temperaturniveau von
150°C versorgt wird (AT von 80°C). Die errechnete installierte Anlagenleistung liegt bei 900 kW,
abztglich des Stromverbrauchs der Férderpumpen. Weltweit existieren bereits geothermisch be-
triecbene Binire Referenzanlagen, die auf einem dhnlichen Niveau der Eingangsparameter operie-
ren und elektrische Bruttoleistungen zwischen einigen hundert Kilowatt bis zu einem Megawatt
bereitstellen /Kohler 2002; Lund et al. 1999/,

Aus anlagentechnischer Sicht wird daher ein Zie/nivean ibertigig bereitzustellender Eingangspa-
rameter fiir einen langfristigen Betrieb formuliert:

Temperatur des Férdermediums: 100°C bis 150°C
Fordervolumenstrom: 50 m?/h bis 150 m?/h

Gleichzeitig werden auf diese Weise Mindestanforderungen festgelegt, die allein auf dem gegen-
wirtigen Stand der Anlagentechnik basieren.

Inwiefern und mit welchen MaB3nahmen dieses Ziel zu erreichen ist, gilt es im Laufe der Untersu-
chungen besonders im Hinblick auf das Reservoir und die geeignete ErschlieBungstechnologie zu
analysieren.

2.5 Nutzhorizonteinordnung

Im Folgenden wird eine Ubersicht tiber den Kenntnisstand zum erschlossenen Nutzhorizont am
Standort Grof3 Schonebeck (,,In Situ Geothermielabor®) prisentiert. Da dieser gleichzeitig als
Referenzstandort im Norddeutschen Becken fir die ErschlieBungstechnologie tiefliegender Aqui-
fere dient, konzentriert sich die Darstellung vor allem auf die angewendete Stimulationstechnolo-
gie in den pords-permeablen Sandsteinschichten.
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251 Reservoircharakteristik und Stimulationstechnologie

Weltweit wird seit Jahrzehnten in der Kohlenwasserstoffindustrie Hydraulic Proppant Fracturing
(HPF) zur Stimulation unterschiedlicher sedimentirer Reservoirtypen angewendet. HPF steht fiir
die Stimulation des Reservoirs mit hydraulisch erzeugten Rissen, welche im Zuge der Behandlung
zusatzlich mit Stutzmitteln (Proppant) gefillt werden, um diese auch wihrend der Forderphase
langfristig offen zu halten. Es handelt sich dabei um die Schaffung neuer, kinstlicher Risse
(Frac). Der Umfang der Behandlung ist stark abhingig von der zu behandelnden Formation und

dem Stimulationsziel.

Eine geografische Ubersicht der europaweiten Anwendungsgebiete zeigt Abb. 03, wo ebenfalls
zwischen den Dimensionen der Behandlungen unterschieden wird. Die Dimension der Behand-
lung richtet sich nach der Menge der eingebrachten Fluide und Stiitzmittel
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Abb. 03: Hydranlic Proppant Fracturing Aktivititen in Eurgpa [ fiberarbeitet ans Mader 1989/, das Krenz;
markiert den Standort des In Situ Geothermielabors nordostlich von Berlin

Abb. 04 zeigt, in welchen lithologischen Bereichen des Norddeutschen Beckens HPF angewendet
wird, bzw. wo hohe Potenziale fir eine erfolgreiche Reservoirstimulation existieren.

Rotliegend- (Erdgastriger) und Karbon-(Erdgastriger und Erdgasmuttergestein) Formationen
werden als potenzielle Tight-Gas-Reservoire (ausschlieBlich Sii3gas- und Stickstofflagerstitten)
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ausgewiesen, deren ErschlieBung in der Regel eine HPF-Behandlung erfordert (Abb. 04). Bunt-
sandsteinhorizonte bendtigen auf Grund héherer Ausgangstransmissibilititen lediglich in weni-
gen Regionen eine zusitzliche Behandlung.
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Abb. 04: Schematisches geologisches Referensprofil fiir den nordwestdentschen Raum und angrenzende Regionen
ohne Teufenskala; 1) gasfiibrende Sandsteine 2) wasserfiibrende Sandsteine 3) Koblefliz 4) Karbonate 5)
Moudstone 6) Salinar 7) Gas-Wasser-Kontakt 8) Tight-Gas Reservoire mit HPF Potenzial 9) Diskordanz |
jibernommen aus Mader 1989/ .

In Rotliegend-Formationen wurden im Zeitraum zwischen 1980 und 1995 in Deutschland (Nie-
dersachsen) HPF-Behandlungen durchgefiihrt /Brinkmann 1981; Johnson 1993/, die Dimensio-
nen von 2600 m? Fluid und 550 t Stitzmittel, bei Kosten von 1,5 bis 2,5 Millionen Euro, erreich-
ten /Berghofer 1998/. Im Rahmen solcher massiven HPF-Behandlungen (MHF) setzte man im
Erdgasfeld Sohlingen 1994 Stiitzmittelmengen von 1040 t ein. Seitdem nehmen die Dimensionen
von Rotliegend-Fracbehandlungen tendenziell ab. 1997 wurden Fracbehandlungen im Rotliegen-
den mit ca. 420 m® Fluid und 110 t Stttzmittel bei ca. einem Zehntel der Kosten gegeniiber 1982
durchgefiihrt /Berghofer 1998; Kamphuis 1998/.

Das sedimentire Rotliegende kann fiir den deutschen Raum stratigraphisch in drei verschiedene
Nutzhorizonte unterteilt werden: alte Bundeslander, Weser-Elbe Provinz und Ost-Hannover Fa-
zieszone. Sie weisen jeweils unterschiedliche primire petrophysikalische Eigenschaften auf und
erfordern unterschiedliche Arten der Behandlung.

Im Bereich der Rotliegend-Stratigraphie treten im Allgemeinen die besten Speichereigenschaften
(die hochsten Permeabilititen) in Verbindung mit dolischen Dunensanden mit gut ausgebildeter
Schrigschichtung auf, die schwach bis moderat zementiert sind /Mader et al. 1985/. Diese liegen
jedoch auf Grund von Subsidenz, hervorgerufen durch Grabentektonik, in vielen Bereichen par-
tiell oder vollstindig unterhalb des Gas-Wasser-Kontaktes (GWC) /Mader 1989/.
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» Schneverdingen-Formation (inkl. Schneverdingen-Sandstein) an der Basis der Rotliegend-
abfolge,

» Emden-Formation (inkl. Hauptsandstein) im mittleren Bereich des Rotliegendprofils,

» Hannover-Formation (inkl. Wustrow-Sandstein, weitere Sandsteine der Wechselfolge) im
Hangenden der Rotliegendstratigaphie.

Die dolischen Schneverdingen-Sandsteine (ca. 20-50 mD) und fluvialen Wustrow-Sandsteine (ca.
5-10 mD) sind moderat- bis hochpermeable Gesteine und bendtigen nicht zwangslaufig eine Sti-
mulation fir eine wirtschaftliche Gasproduktion. Der Hauptsandstein ist im Wesentlichen ein
Tight-Gas-Reservoir mit Permeabilititen unterhalb von 1 mD bis 0,5 uD und daher vorrangig
Kandidat fir MHF-Stimulationsbehandlungen /Klose et al. 1983/.

Im Bereich der neuen Bundeslinder wurden Rotliegend-Formationen lediglich im Salzwedeler
Raum (Wustrow) zur Erdgasgewinnung erschlossen. Fracbehandlungen wurden in diesem Gebiet
seltener und in deutlich kleineren Dimensionen im Vergleich zu MHF-Dimensionen durchge-
tithrt. Weiter Ostlich gelegene Lagerstitten wurden auf Grund der Zunahme des Stickstoffanteils
(z.B. im Raum Berlin und Grof3 Schonebeck) nicht erschlossen.

Centres of massive hydraulic proppant fracturing (MHF) in
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Abb. 04a: Rotliegend-Erdgasforderfelder in denen vorwiegend MHFE-Mafinabmen  durchgefiibrt wurden
[ diberarbeitet aus Mader 1989/ .

Die Gesamtmachtigkeiten der Rotliegend-Stratigraphie schwanken innerhalb des Sedimentbe-
ckens zwischen einigen hundert bis zu 2000 m im Ostlichen Teilbecken (siche Abb. A-4)
/Stackebrandt et al. 2002, Jung et al. 2002/. Die Nettomichtigkeit der einzelnen Erdgasforderho-
rizonte in den Sandsteinen betrigt bis zu 250 m (Schneverdingen-Sandstein) /Drong et al. 1982/.
In Brandenburg (Nordostdeutsches Becken) sind die Rotliegend-Sedimente lithostratigraphisch
vorwiegend der Elbe- und Havelsubgruppe zuzuordnen, die vor allem aus klastischen Sedimen-
ten (Ton-, Silt-, Sandsteine) aufgebaut sind /Stackebrandt et al. 2002/. Die Tiefenlage des Rotlie-
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genden (Basis Zechstein) nimmt in Richtung Norden zum Zentrum des Nordostdeutschen Be-
ckens zu und erreicht Teufen von 4 km bis 5 km unter NN im Bereich zwischen Miritz und Wit-
tenberge /Baldschuhn et al. 2002/. Hieraus ergeben sich Gebirgstemperatuten im Rotliegenden:
In einem groBen Areal des zentralen Beckenbereichs (35.000 bis 40.000 km?) liegen sie bei
130°C-160°C, in anderen, begrenzten Gebieten (2.000 bis 3.000 km? im Raum Celle und zwi-
schen Wittenberge und Miiritz) zwischen 130°C und 190°C. Die tibrigen Bereiche weisen gerin-
gere Gebirgstemperaturen auf.

Die Nettomichtigkeiten der nutzbaren Aquifere wurden in diesen Arealen zwischen 20 m und 50
m abgeschitzt /Jung et al. 2002/. Die Michtigkeiten vatiieren mit den Temperaturklassen (siche
Tab. A-1).

25.2 Formationsschadigung

Die nattrlichen Permeabilititen konnen starken lateralen und vertikalen Schwankungen durch
zwischengelagerte tonige Schichten unterworfen sein /Goggin et al. 1986; Rieckmann 1971/.
Tongehalte sind in vielen Fillen fir eine Schidigung der Formation im Zuge des Aufschlusses
und der Behandlung verantwortlich. Die Schidigung erfolgt durch eine Mobilisierung von
Feinstpartikeln durch mechanische, geochemische oder thermische Prozesse /Leone et al. 1987;
Holcomb 1986/. Das Quellen von Tonen spielt in den betrachteten Teufen (> 4km) eine untet-
geordnete Rolle, da es sich vorwiegend um illitisierte Formationen handelt. Quellfihige Tone
oder Tonanteile (Smectite, Kaolinite) beginnen sich ab Temperaturen von 50°C in Illit umzu-
wandeln. Die Illitneubildung wird ebenfalls durch den Zerfall von Kalifeldspiten und der damit
einhergehenden Freisetzung von Al -Tonen begiinstigt /Wolfgramm et al. 2001/.

Diese sekundire Bildung der Illite ist vor allem in grobklastischen Rotliegend-Sedimenten zu be-
obachten. Die Minerale wachsen als fibrose oder plattige (tangentiale) Illite in den Porenhohl-
raum hinein /Wolfgramm et al. 2002a/. Je nach Struktur, Formations- und Diagenesetyp weisen
sie eine unterschiedlich hohe Wassersensitivitat auf /Dietzel et al. 1985; Coulter et al. 1980;
Solms et al. 2002/. Fibrose Illite sind dabei instabiler und kénnen daher leichter mobilisiert und
als Feinstpartikel in die Porenhilse transportiert werden. Im Falle der Rotliegend-Sedimente am
Standort Grof3 Schonebeck handelt es sich vorwiegend um plattige Illite, die eng an den Quarz-
korner anliegen und zudem von einem Héimatitmantel Gberprigt sind. Hierbei ist nicht eindeutig
geklirt, ob es sich ebenfalls um authigen gebildete Minerale handelt. Die Mobilisierbarkeit wird
jedoch als vergleichsweise gering eingestuft.

Bei einer unsicheren Ausgangslage kann die Induzierung einer Formationsschidigung (im Falle
wasserbasischer Behandlungsfluide) durch die Verwendung von Behandlungsfluiden mit niedri-
gen pH-Werten, geringe Kontaktzeiten mit antropogenen Fluiden (Verringerung der Infiltration)
sowie durch eine Pre-Konditionierung der Behandlungsfluide mit Tonstabilisatoren (z.B. Metha-
nol) /Ortiz et al. 1984; Callaway et al. 1982/ vermieden oder vetringert werden. Formationen mit
geringen Permeabilititen und Porosititen weisen durch tieferes Filtrateindringen in die Formati-
on und den damit verbundenen Fluid-Matrix- und Fluid-Fluid-Wechselwirkungen ein wesentlich
grofieres Schadigungspotenzial auf /Kukal et al. 1983/.

Im Falle nachgewiesener sehr hoher Wassersensitivititen der Formation ist auch die Anwendung
alternativer Behandlungsfluide (z.B. 6lbasisch, gasf6rmig) moglich.

2.5.3 Schlussfolgerungen zur Nutzhorizonteinordnung

Zusammenfassend ist festzuhalten, dass Fracbehandlungen bisher vorwiegend in Rotliegend-
Erdgasbohrungen in den gasfiihrenden Bereichen der Hannover-Formation mit den Membern:
Bahnsen, Wustrow und Ebstorf durchgefiihrt wurden. Weitere Behandlungen in den letzten Jah-
ren schlossen das Oberkarbon (Westfal) mit ein /Dietzel et al. 1998/. Im Allgemeinen konzent-
rieren sich die Behandlungen auf Reservoirbereiche mit einer Wassersittigung 5, von weniger als
45-50% und geringen Stickstoffgehalten. Der tiefere Schmarbeck-Member ist demnach auf
Grund einer zu starken Verwisserung und Kompaktheit kein Ziel der Behandlungen. Die Aus-
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bildung der Member unterliegt starken Schwankungen. Die Erdgaslagerstitte Sohlingen weist
etwa im gleichen Bereich ein hoffiges Tight-Gas-Reservoir aus.

Ubertragen auf die Lithologie der Bohrung E GtSk 3/90, stammen die Erfahrungen mit erfolg-
reichen Fracbehandlungen im Rotliegenden aus den oberen und mittleren Bereichen der Eldena-
Schichten (Wustrow-, Ebstorf-Einloh- und Strackhold-Member) in der Elbe-Folge und nur in
geringem Maf3e aus dem unteren Lagen der Peckensen-Schichten (Bahnsen- und Schmarbeck-
Member).

In den Rambow-Schichten oder der Havel-Gruppe wurde in der Kohlenwasserstoffindustrie in
Deutschland keine Fracbehandlung mit wirtschaftlichem Erfolg oder wirtschaftlicher Zielsetzung
realisiert /Kohler 2001a/.

Um eine Fracbehandlung mit einer hohen Wahrscheinlichkeit eines Stimulationserfolges (Pro-
duktivitits- bzw. Zuflussverbesserung) planen und ausfithren zu kénnen, ist auf Grund der nicht
vorhandenen Erfahrungen in diesem Milieu eine detaillierte Ermittlung der Lagerstittenparame-
ter erforderlich. Hierzu gehéren aus geologischer Sicht an erster Stelle: Permeabilititskapazitat
des Trigers (k-h), Mineralgehalte (Diagenesetypen), Aquifergro3e, Trigerausbildung (Fazies und
Kontinuitit). Dies erfordert die Durchfihrung neuer Experimente (Messungen, Tests) da Korre-
lationen zu anderen Standorten in der gegebenen Situation nicht méglich sind /Kohler 2001a/.
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3 Foérdertechnische Erschliefung

Wie bereits angesprochen wird im Folgenden der Forderaufwand in Abhingigkeit von der Reser-
voirproduktivitit bestimmt.

Im Rahmen der Untersuchungen wird keine konkrete Pumpenauslegung, sondern eine Bestim-
mung des Forderaufwands im Hinblick auf den notwendigen Stimulationsbedarf und eine geeig-
nete Forderhilfsmittelart durchgefiihrt. Dieser Ansatz ermoglicht eine globalere Bewertung, d.h.
eine Ubertragbarkeit der Ergebnisse auf weitere Standorte mit dhnlichen Bedingungen.

Die Berechnungen wurden fiir eine elektrisch betriebene Tauchkreiselpumpeneinheit (ESP)
durchgefiihrt. Es handelt sich dabei um sowohl in der Kohlenwasserstoff- als auch in der geo-
thermischen Industrie im Bereich der relevanten Forderregime standardmillig eingesetzte For-
derhilfsmittel. Es existieren eine Vielzahl weiterer technischer Forderhilfsmittel, die jedoch aus
Kostengrinden (z.B. Gas-Lift) oder aus Grinden der Forderkapazitit und/oder Flexibilitit (z.B.
Gestangepumpen) hier keine Berticksichtigung finden. Neben den ESP kommen speziell in der
geothermischen Industrie alternative Tauchkreiselpumpensysteme zum Einsatz. Deren Antriebs-
einheit befindet sich tibertage. Der Aufbau der untertigigen Pumpeneinheit gleicht dem der ESP.
Die Antriebswelle wird in offener oder geschlossener Ausfihrung innerhalb des Steigrohrstran-
ges zur Pumpe gefiihrt. Fur die Schmierung der Welle sorgt das vorbeistrémende Fordermedium.
Sie werden den konventionellen ESP-Systemen auf Grund geringerer Kosten und langer Erfah-
rung oft vorgezogen. Die alternativen Pumpensysteme sind jedoch bis zu Einbauteufen von
250m limitiert /Economides et al. 1987/.

Der generelle Aufbau einer ESP-Einheit ist in Abb. 05 dargestellt.

Obwohl die Kosten der Férderhilfsmittel auch eine Rolle spielen, ist es vor allem der Energieein-
satz bei der Férderung, auf den man insbesondere bei relativ geringen installierten Anlagenleis-
tungen achten muss.

Die erforderliche Pumpenantriebsleistung wird von den Eigenschaften des Reservoirs, den hyd-
raulischen Bedingungen in der Sonde und den Charakteristika des verwendeten Aggregats be-
stimmt. Die HaupteinflussgroB3en sind hierbei:

1. hydraulisches Zuflussverhalten des Reservoirs (IPR bzw. Produktivitit),
2. Porendruck und Dichte des Formationsfluids,
3. mechanischer Wirkungsgrad der verwendeten Pumpeneinheit.

Weiterhin spielen unter anderem Parameter wie Fluidzusammensetzung (Gasgehalte, Fluidche-
mie), Geometrie der Steigrohre und der Bohrung, Bohrlochkopfdruck, Druckverluste und Tem-
peraturbedingungen im Fordersystem eine Rolle.

Es sind jedoch die drei erstgenannten Parameter, die Uber den Forderaufwand zur Realisierung
der veranschlagten Raten entscheiden.

3.1 Aufbau und Funktionsweise der Forderhilfsmittel

Bei der ESP handelt es sich um eine mehrstufige Kreiselpumpe. Jede Stufe stellt fiir sich eine
Turbine mit rotierendem Laufrad und stationdrem Diffusor dar. Die Pumpenstufen sind in Reihe
geschaltet. Der Gesamtpumpendruck ist annihernd die Summe der Driicke, die von jeder einzel-
nen Pumpenstufe erzeugt werden /Golan et al. 1986/.
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Abb. 05: Schematischer Aufbau einer ESP-Einbeit | Golan et al. 1986/

Die Leistung der Stufe wird von individuellen Konstruktions- und Betriebsparametern bestimmt
(Laufraddurchmesser, Drehzahl). Der Zusammenhang zwischen diesen Grofen wird durch die
Ahnlichkeitsgesetze ausgedriickt.

Da die Berechnungen keinen spezifischen Pumpentyp zugrunde legen, haben die zuletzt genann-
ten Parameter sowie die Stufenanzahl vorerst keine Bedeutung fiir die Bestimmung der Gesamt-
leistung der Pumpe.

Die Pumprate hingt vom Pumpendruck ab. Hohe Driicke bedeuten kleine Raten und umgekehrt.
Die Charakteristika Pumpendruck, Pumpenleistung und Pumpeneffizienz werden in den Pum-
penkennliniendiagrammen tber die Pumprate aufgetragen. Daraus resultiert ein individuelles
Kapazititsoptimum fiir jeden Pumpentyp, welches sich im Bereich von +/- 12,5% der
maximalen Pumpeneffizienz (,,best efficiency point®) befindet. Die Pumpeneffizienz ist dabei das
Verhiltnis von hydraulischer zu mechanischer Pumpenleistung /Golan et al. 1986/.

Verursacht durch Differenzdriicke und hydrodynamische Krifte, wirken auf die Laufrider jeder
Pumpenstufe wihrend des Betriebes Krifte in axialer Richtung. Die Laufrider sind je nach Pum-
penbauart flexibel gelagert oder fest auf der Antriebswelle des Motors montiert. Die einwirken-
den Krifte werden folglich entweder tiiber Reibungskissen an den Stator oder durch den Schaft
auf ein Drucklager Gbertragen. Generell wird eine Vermeidung exzessiver Schublasten, die zu
erthohten VerschleiBBerscheinungen an den Pumpenbauteilen fiihren, angestrebt. Aus diesem
kommt es auf eine effiziente Fahrweise der Pumpe an.

Bei einer Rate innerhalb des Kapazititsoptimums ist der Verschlei3, hervorgerufen durch axiale
Schubbewegungen, am geringsten. Die Effizienz ist eine von der Pumpenbauart abhingige Funk-
tion, die in Laborversuchen an Prototypen ermittelt wird.

Die Pumpe wird von einem Elektromotor angetrieben, der durch eine Dichtungseinheit von der
Pumpe getrennt wird. Der Elektromotor wird in der Regel unterhalb der Pumpe installiert. Diese
Konfiguration ermdglicht eine Kihlung des Motors durch das vorbeistrémende Foérdermedium.
In einigen Fillen werden zylindrische Gehiduse (shrouds) um den Motor angebracht, um den
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Kihleffekt zu verstirken und/oder im Fordervolumenstrom enthaltenes freies Gas vor dem Ein-
tritt in die Pumpe abzutrennen. Die Abwirme des Motors wird folglich in den Forderstrom ab-
gegeben. Es ist darauf zu achten, dass die Fluidflie3geschwindigkeit wihrend des laufenden Be-
triebs nicht unter einen Wert von ca. 0,3 m/s (1 ft/s) absinkt, um eine Uberhitzung des Motors
zu vermeiden /Golan et al. 1986/.

Die Motoren werden in unterschiedlichen Kategorien angeboten. Diese richten sich nach dem
AuBendurchmesser des Verrohrungsabschnittes, in den sie eingehingt werden. Es werden in der
Regel funf Kategorien unterschieden: 4 12, 5 12, 7%, 8 V2%, 10 %4, 13 3/8. Die Motoren der
letzten drei Kategorien decken ein homogenes Leistungsspektrum zwischen ca. 30 und 1120 kW
ab /Centrilift 2000/.

Elektrische Tauchkreiselpumpen ermdéglichen hohe Fordetleistungen (bis 600 m?/h). Die Fordet-
leistungen konnen dabei durch eine Frequenzregelung innerhalb eines pumpenspezifischen Ar-
beitsbereiches variiert werden.

Die Pumpen sind ferner in der Lage, eine Bandbreite unterschiedlicher Fluide bzw. Fluidgemi-
sche zu fordern. Gas/Fluidgemische kénnen durch spezielle Pumpenbauarten (tapered design)
oder mittels integrierter downhole Gasseparatoren (statisch oder dynamisch) bis zu hohen Frei-
gasgehalten (75 Vol%) gefordert werden. Gegen aggressive, korrosive Fluide oder Fluidgehalte
(H,S, CO,) werden die Pumpenbauteile aus speziellen Legierungen (z.B. Nickel) gearbeitet
und/oder mit entsprechender Beschichtung (Coatings) aktiv geschuitzt /Economides et al. 1998/.
Der Einbau einer ESP ist bis zu Teufen von 3048 m (10.000 ft) unterhalb der GOK aus tech-
nisch Gesichtspunkten realisierbar. Es sind vor allem die Kabelkosten und die begrenzte Leis-
tungskapazitit im Falle geringer Bohrlochquerschnitte (geometrische Begrenzung), die einen Ein-
satz Uber diese Teufen hinaus nicht méglich machen.

Der Einsatz von ESP-Systemen ist auch in einer HT-Umgebung moglich. Die Limitation ergibt
sich dabei durch die Temperaturbestindigkeit von Stromkabel und Motor (Stand der Technik:
232°C /Centrilift 1999/). Die etrfordetliche Spannungsbereitstellung wichst mit Betriebstempera-
tur und Kabellinge. Spannungsverluste werden mit einem Temperature Correction Factor (TCF)
berechnet /Centrilift 1999/. In der Regel kann von einer Einspeisung von 1 kV ausgegangen
werden.

ESP-Systeme weisen zudem statistisch betrachtet hohere Ausfallraten auf und verursachen da-
durch einen hoheren Wartungsaufwand im Vergleich zu anderen Forderhilfsmittelarten /Golan
et al. 1986; Economides 1998/.
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3.2 Abschatzung des Forderaufwands
Der Berechnung des Férderaufwands liegt das Schema aus Abb. 06 zugrunde.
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Abb. 06: Szenario einer nicht-artesischen Forderbohrung zur Bestimmung des spezifischen Forderanfwands bei
variterenden Eingangsgrofsen

Der statische Fluidspiegel (SFL) unterhalb der Gelindeoberkante (GOK), der sich wihrend des
Ruhezustands in der Bohrung einstellt, ist eine Funktion aus dem Porendruck (4p,/d3) und der

mittleren Teufe des erschlossenen Nutzhorizonts D und der Dichte des Fluids py, welches sich in
der Bohrung befindet (Glg. 2).

d
(D~ 5”)105
SFL=D- g (Glg. 2)

g p_[/'

Auf Grund variierender Porendruckgradienten (Abb. 11) kann es zu Schwankungen des SFL
kommen.

Es wurde daher aus den Angaben ein Mittelwert des Porendruckgradienten gebildet, welcher un-
ter Verwendung einer Referenzfluiddichte eines hochsalinaren Formationsfluids (gemessen in der
Bohrung Grol3 Schonebeck) zu einer plausiblen Groflenordnung des SFL (Abb. 07) fithrt.
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Abb. 07: Regionale Porendruckgradienten des Rotliegenden in Nordost-Dentschland (Brandenburg); Schicht-
druckanfzeichnungen aus 37 Bobhrungen; arithmetisches Mittel: 11,03 bar/ 100m; geometrisches Mittel: 11,02
bar/ 100 m in einer mittleren Teufe von ca. 4050 .

Wiahrend der Forderphase fillt der Fluidspiegel in der Bohrung auf den dynamischen Fluidspiegel
(DFL) ab. Die Stirke des Abfalls wird von der Forderrate ¢, der Produktivitit des Nutzhorizon-

tes PI und der Dichte des Fordermediums p; bestimmt (Glg. 2a).

DFL = SFL + 4 Glo. 2
%I-g-pff (Glg. 22)

Die Absenkung des Fluidspiegels entspricht im Falle gering-kompressibler Fluide der Absenkung,
die sich in Nutzhorizontteufe einstellt.

Der DFL bestimmt die erforderliche Pumpenabsetzteufe (PSD) unter Berticksichtigung des vom
Hersteller vorgeschriebenen minimalen Ansaugdruckes (NPSH), der in einer GroBenordnung
von 10 und 20 bar liegt.

Die hydraulischen Bedingungen in der Bohrung bei einem spezifischem Forderregime ergeben
eine Fluidsaule, welche von der Pumpe durch einen aufzubringenden Pumpdruck gehoben wer-
den muss. Dieser Druck entspricht, unter Berticksichtigung des mechanischen Wirkungsgrades,
der Pumpeneinheit einer effektiven hydraulischen Forderleistung, die von der Antriebseinheit
bereitgestellt werden muss und mit Hilfe von Glg. 3 bis 7 /Golan et al. 1986/ berechnet witd.

Pumpenansangdruck (siehe Abb. 06):
psuction = pw/' - (dpv /dZ) ' (h2 - hl )_ Apjv (Glg 3)
Pumpenaustrittsdruck (siehe Abb. 06):

pdischarge = pwh + (dpt /dZ) hl + Anyt (Glg 4)
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3 FORDERTECHNISCHE ERSCHLIERUNG

Im Rahmen der Spannbreite der Fordervolumenstrome herrschen in der Sonde turbulente Stro-
mungsbedingungen (Re>2320).

Stromungsquerschnitt: 0,216 m (8,5")

25 Auiddichte: 1,18 kg/m® - 1000000
7 1 p. V. d dynamische Ruidviskositét: 1 mPas
E Re=——
£
£
2 %J
e <
c S
E ]
-S 1 100000 o
@ N
> =
5 3
c
5 )
S
0
=
(7]
0 50 100 150 200 250 300
Fordervolumenstrom, m¥h
‘ —Oo—mis ——Re ‘

Abb. 08: Strimungsbedingungen in der Firdersonde bei konstantem Strimungsquerschnitt, der dem maximalen

Querschnitt ans Tab. 02 entspricht (mit: Fluiddichte p, Stromungsgeschwindigkeit v, freier Stromungsquerschnitt
d, dynamische Fluidviskositat u, Fordervolumenstrom V" und Robrradius ).

Bei einem vorgegebenen Fordervolumenstrom lassen sich die Strémungsgeschwindigkeiten tber
dem Stromungsquerschnitt auftragen (Abb. 09).

Die Berechnung des Reibungsbeiwertes A erfolgt nach der Niherungsformel /Golan et al. 1986/:

L1172
A= l:— 18- log[ 6,9 + g/_d] ] fur Re > 2320 (Glg. 4a)

Re 3,7

Fur die relative Rauhigkeit &/4 wird ein Wert von 0,003 fir Steigrohre und 0,008 fiir die Verroh-
rung angenommen /Golan et al. 1986/. Der Strémungszustand wechselt dabei vom Ubergangs-
bereich zu hydraulisch rauhen Bedingungen bei Forderraten von 76 m*/h (» = 0,55 m/s) innet-
halb der Verrohrung und bei 126 m?®/h (» = 2,76 m/s) innerhalb der Steigrohte (siche Tab. 02).
Der Reibungsbeiwert bleibt bei Forderraten zwischen 50 m?®/h und 200 m?®/h fir die gewihlte
Konfiguration nahezu konstant, mit einer leichten negativen Tendenz bei zunehmender Férder-
rate.
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ADbb. 09: Strimungsbedingungen in der Férdersonde bei konstantem Firdervolumenstrom, der demr minimalen
Volumenstrom ans Tab.02 entspricht.

Die Druckverluste bei der Stromung durch die Rohre werden folglich unter den Voraussetzun-

gen

» konstanter Durchmesser,
» konstante Stoffdaten,
» keine Zusatzverluste an Einbauten,

mit Glg. 4b berechnet (Tab. 02) bei L fir die Rohtlinge steht.

2
Ap, = % (Glg. 4b)
Forderraten, Druckverlust im Steigrohr Druckverlust in der Verrohrung
(d = 0,127 m), (d = 0,216 m),
m3/h bar/100m bar/100m
50 0,13 0,01
100 0,52 0,05
150 1,14 0,11
200 2,03 0,19

Tab. 02: Druckverluste bei der Robrstrimung oberhalb und unterhalb der Pumpe

Bei diesen GroBlenordnungen haben die Druckverluste nur einen marginalen Einfluss auf den
resultierenden Pumpendruck. Nichts desto trotz kénnen sie durch die Verringerung der Rohr-
rauhigkeit in Abhingigkeit von der Fliessrate verringert werden. Fur die Steigrohre aus Tab. 02,
in denen querschnittsbedingt die grofiten Druckverluste auftreten, fihrt etwa die Verringerung
der Rauhigkeit von 0,4 mm (entspricht mi3ig verrosteten gezogenen Stahlrohren) auf 0,02 mm
(neuwertige gezogene Stahlrohre) zu einer Druckvetlustreduzierung zwischen 36% (bei 50 m?®/h)
und 80% (bei 200 m®/h). Die Verwendung von Rohren mit einer beschichteten Innenwand fiihrt
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3 FORDERTECHNISCHE ERSCHLIERUNG

zu ahnlichen Effekten, wobei sich die Druckverlustreduzierung asymptotisch zur Verringerung
der Rohrrauhigkeit verhalt.

Erzeugter Pumpendruck Ap (Druckdifferenz, iiber die Pumpeneinbeit):

Ap ‘pump = p discharge _p suction (Glg 5)

Agquivalente Fluidsiiule Ab:

Ab = 2p,,,./(10° g p) (Gle. 6)

Effektive hydranlische Pumpenleistung bzov. erforderliche Pumpenantriebsleistung P bei einem mechanischen
Wirkungsgrad m,,,, der Pumpeneinbeit | Krist 1980/ :

Py =0 pgdh/ (1000 1,.,) (Glg- 7)

Aus Glg. 3 und Glg. 4 werden die Druckwerte fiir mittlere Dichteverhaltnisse bzw. Druckgra-
dienten oberhalb der Pumpe (Steigraum) und unterhalb der Pumpe (Casing) sowie fiir einen kon-
stanten Bohrlochkopfdruck ermittelt.

Unter der Annahme der Einphasigkeit und Inkompressibilitit der Fordermedien (Wasser) ist die-
ser Ansatz legitim. Weisen die Férdermedien Gehalte an geloéstem und freien Gas auf, die wah-
rend der Forderung und dem damit verbundenen Druckabfall freigesetzt werden, missen die
Dichtewerte nach den jeweiligen Druckbedingungen im System korrigiert werden.

Die Anwesenheit von freien Gasanteilen im Férdervolumenstrom fiihrt ab einem Niveau von 10
Vol% saugseitig zu einer drastischen Abnahme der Pumpeneffizienz /Golan et al. 1986/. Dieser
Beeintrichtigung muss tber passive — groBlere Versenkungsteufen — und/oder aktive Mal3nah-
men — Gasabscheidung vor dem Pumpenecinlauf — entgegengewirkt werden. Der Einfluss variie-
render Gasgehalte im Fordervolumenstrom auf die Pumpenauslegung wird in Legarth et al.
(2002) diskutiert.

In Tab. 04 werden die Parameter prisentiert, die fiir die Berechnung der erforderlichen Pumpen-
antriebsleistung (Abb. 10) verwendet wurden. Die Angaben entsprechen realistischen GrofB3en-
ordnungen, die als repriasentativ fir den untersuchten Nutzhorizont und die relevanten Forder-
medien gelten. Die Angabe eines konkreten Niveau des Produktivititsindexes (PI) gestaltet sich
schwieriger, da hier bislang nicht gentigend Erkenntnisse (hydraulische Daten) zum untersuchten
Reservoir vorliegen. Deshalb wird der jeweilige PI fiir die Szenarien unter Verwendung von Glg.
8 berechnet. Der nattrliche PI ist in erster Linie von der Permeabilititskapazitit des Nutzhori-
zontes abhingig. Fiir ein pseudo-stationires Férderregime ist der PL definiert als /Dake 1978/:

Plpssz(p ffp )z 2-7-k-h (Glg. 8)
AR B yx (ln[nj -0,75+ s]
rW
mit
Ap, = %-s =p,, — Py und  p(r=0472-1,)=p, (Glg. 8a)

Pseudo-stationire Bedingungen werden in Abhingigkeit von den Reservoirparametern nach un-
terschiedlich langen Zeiten 7, erreicht /Golan et al. 1986/.
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¢'/J'Ct - A

t, =3790- “Cpapss (Glg. 8b)

mit: A = Drainagefliche, B = Formations-1olumen-Fafktor, C = Umrechnungsfaktor (1/141,2), ¢, = totale
Kompressibilitat des Reservoirs, h = effektive Nutzhorizontmachtigkeit, & = Permeabilitit der Formation, g =
Férderrate, p, = initialer Reservoirdruck , py = mittlerer volumetrischer Druck, p,, =realer Bodenflieffdruck, ow’
= Bodenflieidruck bei idealer radialer Anstromung, r, = Drainageradius , r,, = Bobrlochradius, s = Skinfatk-
107, ty, 4y, = dimensionsloser geometrischer Faktor, ¢, = Zeitdaner bis zum Beginn des pseudo-stationdren Forde-
regimes, i = dynamische Fluidyiskositit

Der Faktor 7, ,,, berlicksichtigt die Reservoirgeometrie und steht fir den Zeitpunkt bei dem der
Wert des BodenflieBdruckes beginnt linear mit der Férderzeit abzunehmen. Fur eine Bohrung im
Zentrum einer kreisférmigen Drainagefliche entspricht #, ,,, einem Wert von 0,1.

Die Spannbreite der Permeabilititskapazitit kann fiir den untersuchten Lagerstittentyp, bezug-
nehmend auf Ergebnisse aus dem ,,In Situ Geothermielabor® und Kapitel 2.5 eingegrenzt wer-
den. Durch die Variation weiterer Einflussparameter ergibt sich ein pseudo ,,worst case®- und ein
,»best case“-Szenario fir reine, ungeschidigte Fluidlagerstitten, die als Orientierungshilfe zu ver-
stehen sind (Tab. 03).

Parameter Lagerstattentyp
,yWorst case ,best case
Permeabilitit, mD 5 100 - 200
effektive Michtigkeit, m 20 — 50 20 - 50
Transmissibiltit, Dm 0,1-0,25 2-10
Radius des Einzugsgebietes, m 1000 1000
Sondenradius, m 0,1 0,2
Formations-Volumen-Faktor 1 1
dynamische Viskositit, mPas 1 0,5
Skin 0 0
Dauer des Erreichens pseudo- 166 0,8
stationdrer Zuflussbedingungen,
|t d
PI ., m*/hMPa 0,3 5,8 - 57,5

Tab. 03: Theoretische Spannbreite der Produktivititsindizes fiir psendo-stationdre,
radiale Zuflussbedingungen; Sonde innerhalb einer gylindrischen Reservoirgeometrie

Auf dieser Grundlage wird eine realistische Spannbreite der PI fir die Férderszenarien und den
untersuchten Reservoirtyp angegeben. Fur die Forderhilfsmittelauslegung ist es dabei unerheb-
lich, ob es sich um natiirliche Produktivititen (Tab. 03) oder sekundir bzw. kiinstlich (nach Sti-
mulation) erzeugte handelt. Es ist davon auszugehen, dass im Fall der untersuchten Rotliegend-
Sandsteine max. 10% der Standorte natiirliche Transmissibilititen von mehr als 2 Dm aufweisen
/Jung et al. 2002/.

Die Nutzhorizontteufe entspricht fir die in Abb. 07 dargestellten Porendruckgradienten der Re-
ferenzteufe. Eine Variation dieses Parameters hat Auswirkungen auf den SFL und somit auf den
Pumpendruck. Grolere Teufen fihren bei identischen Porendruckgradienten zu einer Absen-
kung des Fluidspiegels in der Bohrung.

Die dynamische Viskositit entspricht der einer Newton’schen Fliissigkeit unter Normbedingun-
gen. Die Viskositit des Férdermediums variiert in der Praxis mit der Temperatur, dem Druck
und der Salinitit. Ein hochsalinares Formationswasser weist bei einer Temperatur von 150°C und
einem Druck von 400 bar eine dynamische Viskositit von ca. 0,5 mPas auf /McCain Jr. 1990/.
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Die Viskositit des Fordermediums hat Einfluss auf die Stromungsbedingungen und die Rei-
bungsdruckverluste in der Bohrung und im Steigrohr. Geringere Viskosititen erhohen die Rey-
nolds-Zahl. Der Einfluss auf die Reibungsdruckverluste und auf den Pumpendruck ist jedoch fir
die vorliegenden Strémungszustinde vernachldssigbar gering. Die Viskositit verhilt sich umge-
kehrt proportional zum PI des Reservoirs unter pseudo-stationiren Zuflussbedingungen. Folglich
kann die gewahlte GroBenordnung als neutrale Referenz angesehen werden.

Der Bohrlochkopfdruck entspricht dem Gegendruck der tbertigigen Anlagen. Ein Druck von
weniger als 5 bar und mehr als 15 bar ist dabei aus anlagentechnischer Sicht nicht relevant.

Der Wirkungsgrad der ESP-Einheit wurde fir die Berechnungen konstant gehalten. Dies ist
moglich, da keine spezifische Geometrie der Bohrung im Absetzbereich und der Pumpe selbst
(Abmessungen) vorgegeben wurde. Das gewiahlte Niveau des Wirkungsgrades entspricht dem
Stand der Technik fir die Spannbreite an Férdervolumenstromen und der Fluidcharakteristiken
/Ciulla 2002/. Die Konstanthaltung des Wirkungsgrades erfordert bei einer Zunahme der For-
derraten eine Zunahme der geometrischen Abmessungen des Férderhilfsmittels (Ahnlichkeitsge-
setze). Hs ist davon auszugehen, dass Pumpen, die innerhalb der gewihlten Forderratenspann-
breite operieren sollen, Sondendurchmesser im Absetzbereich von 0,273 m (10 %4) bis 0,340 m
(13 3/8%) benétigen /Sjerps 2001/.

Der verwendete Steigrohrquerschnitt entspricht einem durchschnittlichen Wert.

Der mittlere Sondendurchmesser unterhalb der Pumpe orientiert sich an der Bohrung Grof3
Schonebeck (gewichteter Mittelwert des Querschnittes tber das Bohrungsprofil), kann sich je-
doch gleichermallen auf den Querschnitt einer zusitzlich installierten Schutzrohrtour beziehen.
Eine Erhéhung des Querschnitts um 50% fithrt zu einer Verringerung der Pumpenleistung in-
nerhalb des relevanten Spektrums von bis zu 8%. Eine Verringerung des Strémungsquerschnitts
unterhalb der Pumpe um 15% fihrt bei hohen Produktivititsindizes und hohen Férderraten zu
einer Erhéhung der Pumpenleistung um bis zu 15%.

Parameter Wertebereich
mittlerer Porendruckgradient (Abb. 07): 1,1 MPa/100 m
mittlere T'eufe des Nutzhorizontes, D: 4050 m

Temperatur der Fordermedien: 150°C

resultierender SFL: 200 m

Tubing Durchmesser: 0,127 m (5”)

mittlerer Sondendurchmesser unterhalb von PSD: 0,216 m (8 '2”)
Bohrlochkopfdruck, p,.: 5, 10, 15

dynamische Viskositit des Férdermediums, 1 mPas (1 cP)

mittlere Dichte des Fordermediums, pg: 1,18 kg/m? (1,158 MPa/100 m)
Produktivititsindex, PI: 5,10, 30, 50 m*/h MPa
minimaler Ansaugdruck, NPSH: 10 bar

mechanischer Wirkungsgrad der Pumpe: 70%

Tab. 04: Eingabeparameter sur Berechnung der erforderlichen Pumpenantriebsleistung bei unterschiedlichen
Forderszenarien
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Abb. 10: Erforderliche Pumpenantriebsleistung zur Forderung von geothermalen Fluiden (einphasig) ans nicht-
artesischen Lagerstitten bei 1 ariation der Produktivitit und des Fordervolumenstroms; die Leistungsangabe bezieht
sich anf den Forderanfwand bis zur GOK inklusive eines Bobhrlochkopf- bzw. Anlagengegendruckes; Bedentung der
Legende: PI [n?/h MPa]...P,, [bar]; die gestrichelte, horizontale 1inie markiert die Obergrenze der Pumpenan-
triebsleistung nach dem Stand der Technik (siehe oben).
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Abb. 10 zeigt die Leistungsdaten bei einem SFL von 200 m gemal3 Tab. 04. In der Realitit vari-
iert der SFL je nach Standort (Abb. 07). Auf Grund dessen wurden zusitzlich Vergleichswerte fiir
einen SFL von Null (identisch mit GOK) ermittelt (Abb. 10a). Dies ergibt eine Spannbreite der
Pumpenantriebsleistung fir SFL.-Werte zwischen 0 m und 200 m unterhalb der GOK.
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Abb. 10a: Pumpenantriebsleistung bei einem SFL bei O m (= GOK) zur Darstellung des minimalen Férder-
anfiwands und der Einfliisse der Reservoirproduktivitit; 100 %o entspricht der Pumpenantriebsleistung fiir SEL =
200 m (Abb. 10); sonstige Eingangsparameter siehe Tab. 04, mit steigendem Pl wiichst der Einfluss des SFL
und des P, anf die Pumpenantriebsleistung; mit 3unebmenden Fordervolumenstrom sinkt der Einfluss des verrin-
gerten SFL.

Die dquivalente Druckabsenkung Ap im Reservoir, die fir Abb. 10 und Abb. 10a identisch ist, ist
umgekehrt proportional zum PI und kann aus Abb. 10 anhand der Beziehung:

Ap; = %1.

ermittelt werden. Die korrespondierende Fluidspiegelabsenkung in der Bohrung ist in Abb. 11
dargestellt.

(Glg. 8b)
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Abb. 11: Resultierende Fluidspiegelabsenknung bei Variation des PI iiber der Zielregion der Firderraten; unter
Beriicksichtung des SFL liegen die resultierenden Pumpeneinbantenfen noch im Bereich des Standes der Technik

Die Ergebnisse in Abb. 10 und Abb. 11 zeigen, dass im Falle geringer Produktivititen Pumpen-
antriebleistungen von mehreren hundert Kilowatt erforderlich werden. Dies entspricht bei den
berticksichtigten installierten Bruttoanlagenkapazititen (Fallbeispiel: 0,9 MW, bei 100 m?/h,
150°C, 80°C AT) Eigenbedarfsanteilen zwischen 24% und 65%. Bei einem PI von 5 m?/h MPa
tbersteigt der Eigenbedarf bereits die installierte Kapazitit. Aus diesem Grund ist, basierend auf
den Szenarien aus Tab. 03, ein PI von deutlich iiber 30 m3/h MPa bzw. eine Transmissibilitat des
Nutzhorizontes von >5 Dm fir eine effiziente Nutzung erforderlich. Gemil3 Tab. 03 und Jung et
al. (2002) handelt es sich damit grundsitzlich um marginale Ressourcen bei denen die Anwen-
dung von Stimulationsmaf3nahmen somit als obligatorisch und nicht als Bonus anzusehen ist.

3.3 Schlussfolgerungen zum Férderaufwand

Durch die beschriebene Vorgehensweise konnte einer Reservoirproduktivitit ein spezifischer
Forderaufwand zugeordnet werden. Dieser wurde fir die anlagentechnisch bedingte Forderra-
tenzielregion ermittelt.

Folglich kann die Definition der Zielregion erweitert werden, indem der Férderaufwand bzw. die
Produktivitit des Reservoirs ihre Beriicksichtigung finden. Qualitativ bedeutet dies, dass das Ziel
geringerer Forderraten unabhingiger von der Reservoirproduktivitit (Standort) ist als das Ziel
hoher Forderraten. Der quantitative Unterschied ist den prisentierten Ergebnissen zu entneh-
men.

Geringe Reservoirproduktivititen verursachen einen exzessiven Forderaufwand, soll die Férder-
ratenzielregion erreicht werden. Dieser verringert sich nur dann entscheidend, wenn ein hoherer
Porendruck und/oder eine geringere Fluiddichte fir einen Fluidspiegelanstieg in der Bohrung
sorgen.
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Handelt es sich um eine geringe nattrliche Produktivitit des Reservoirs, besteht die Moglichkeit,
diese tiber Stimulationsmal3nahmen zu steigern.

Das Stimulationsziel lautet dabei: Anbebung der Produktivitit des Reservoirs anf ein Nivean, auf dem bei
einem vertraglichen Forderaufwand die gewiinschte Forderleistung erveicht wird. Die Vertraglichkeit des
Forderaufwands richtet sich nach der Gesamtkapazitit bzw. nach dem maximalen wirtschaftlich
vertretbaren Eigenenergiebedarfsanteil der Anlage.

Die Wirkung von Stimulationsmal3nahmen ist nicht pauschalisierbar, sondern in gleicher Weise
stark abhingig von den Reservoireigenschaften. Diese Wirkung gilt es daher fir die potenziellen
Nutzhorizonte qualitativ und quantitativ zu analysieren.

Reicht die Wirkung bzw. die resultierende Produktivitit nicht aus, ist eine Einschrinkung des
Forderziels notwendig. Eine Einschrinkung kann im Zweifelsfall schlieflich dazu fihren, dass
eine effiziente Nutzung der jeweiligen Lagerstitte nach diesem Konzept unter Umstidnden nicht
mehr moglich ist.
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4 Reservoirstimulation

Es existiert eine Vielzahl an Sekundiarmallnahmen zur Stimulation sedimentirer, gering-
produktiver Reservoire.

Chemische, mechanische und hydraulische Mal3nahmen werden konventionell in der Kohlenwas-
serstoffindustrie eingesetzt /Economides et al. 1989; Bradley et al. 1992/.

Deren Ziel liegt in der Verbesserung der natiitlichen hydraulischen Zuflussbedingungen aus dem
Reservoir in die Férdersonden. Dies wird einerseits durch die Erzeugung neuer und/oder die
Erweiterung vorhandener FlieBwege, andererseits durch die Uberwindung hydraulischer Barrie-
ren bzw. geschadigter Reservoirbereiche erreicht. Die MaBlnahmen werden dabei auch in Kombi-
nation eingesetzt (z.B. Unterschneiden und Sduerung). Das Ziel einer moglichst hohen Gesamt-
effektivitit spielt hier eine zusitzliche Rolle.

In diesem Rahmen wird der primire Lagerstittenaufschluss untersucht, welcher unter Verwen-
dung einer moglichst effizienten Aufschlusstechnologie durchgefithrt werden soll. Die durch
Bohr- und Komplettierungsaktivititen induzierte primire Trigerschiadigung soll dabei auf ein
Mindestmal} reduziert werden. Dies ist durch die Anwendung effizienter Drill-In-Technologien,
die Infiltrationen antropogener Fluide (Spulungsfiltrat) und Feststoffe (z.B. Spilungsmaterial
(Bentonit, Baryt), Bohrklein) in die Formation und chemische Wechselwirkungen reduzieren, zu
erreichen. Die entsprechende Aufschlusstechnologie muss dabei, so weit es geht, an den Trager
angepasst werden. Es handelt sich hierbei vor allem um die Bohr- und Spiilungstechnologie. Die
Haupteinflussgrolen des Reservoirs fiir die Auslegung sind:

» Fluidzusammensetzung,
» petrophysikalische Eigenschaften,
» Druck- und Temperaturbedingungen.

Fir die Bohrtechnik gilt es, den Speicher so schnell als moglich aufzuschlieBen, um die Kontakt-
und Einwirkzeit von Fluiden und Bohrwerkzeug zu minimieren.

Eine hohe Effizienz beim primiren Speicheraufschluss kann die induzierte Trigerschiadigung und
damit auch den erfordetlichen Stimulationsaufwand verringern /Neufeld et al. 2001/.

Zur Stimulation des Reservoirs, die nach einem solchen Aufschluss vor allem die Verbesserung
der Zuflussbedingungen und weniger die Schidigungsiiberwindung zum Ziel hat, kommen vor
allem

Sduerung der Matrix (Matrix Acidizing) und
hydraulische Rissbildung (Hydraulic Fracturing)

in Frage.

Sduerungsmalinahmen werden in Karbonatreservoiren oder in klastischen Formationen mit ei-
nem hohen Anteil an karbonatischen Bindemitteln eingesetzt. Im Falle einer porésen Matrix wird
der héchste Stimulationseffekt durch die Herstellung der nattrlichen Gesteinspermeabilitit (ohne
Bindemittel) erzielt. Eine Vergroflerung der natiirlichen Porenhohlriume bewirkt nur einen im
Vergleich zum Aufwand geringen Zuwachs der Produktivitit /Bradley 1992/. Gleichzeitig wet-
den hierbei unter Umstinden Instabilititen der Formation und des Bohtlochs verursacht. Mat-
rixbehandlungen kénnen auch zur Beseitigung, das hei3t Auflésung von anderen die Poren fil-
lenden Materialien (Salzablagerungen oder Riickstinde des Bohrprozesses) oder quarzitischen
Bindemitteln angewendet werden /Bradley 1992/. Hierunter fallen Stulwasserbehandlungen von
Erdgaslagerstitten zur Beseitigung von Salzablagerungen /Dietzsch et al. 2002/.

Selbst bei Drucksauerungsmal3nahmen ist aber eine minimale Injektivitit des Reservoirs fiir ein
tiefes Einbringen der Behandlungsfluide in die Formation erforderlich. Dies bereitet Schwierig-
keiten, wenn stark geschidigte bohrlochnahe Bereiche vorliegen. Die massive Injektion von
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antropogenen Fluiden in die Lagerstitte 16st Fluid-Fluid- und Fluid-Matrix-Wechselwirkungen
aus, wodurch das geochemische Gleichgewicht gestort wird. Um die Formation nicht zusitzlich
zu schidigen, miissen die in situ Figenschaften des Gesteins und der Reservoirfluide bekannt
sein. Insbesondere sind Kenntnisse iiber den Gehalt und den Typus von Tonmineralen notwen-
dig /Solms et al. 2002/. Diese kénnen chemisch und mechanisch mobilisiert werden /Mader
1989/, sich in den Porenhilsen ablagern und zu einer drastischen Abnahme der Permeabilitit
fihren (siche Kapitel 2.5). Im Bereich potenzieller Fluid-Fluid-Wechselwirkungen sind vor allem
erhohte Gehalte an Eisenionen im Formationswasser problematisch, die beim Kontakt mit einem
Injektionsfluid mit einem erhohten pH-Wert (abhingig von Eisenkonzentration) zur Ausfillung
von Eisenhydroxiden (Verockerung) fithren /Seibt et al. 2000/. Letztere lagern sich als Feststoffe
in den Poren ab.

Im Falle gering-permeabler Lagerstitten kann ein erhohter Stimulationseffekt nur durch die hyd-
raulische Erzeugung neuer, kiinstlicher und/oder die Erweiterung bestehender FlieBwege etrreicht
werden. Abhingig von der Art der Sonde, den Gesteins-, Formations- und Fluideigenschaften
sowie vom generellen ErschlieBungskonzept existieren zwei verschiedene Technologieoptionen:

1. Wasserfrac (WF) — self-propped-fracs - (gering viskose Fluide ohne oder mit einem sehr
geringen Stiitzmittelanteil), die auf die Erzeugung langer, schmaler Risse in gering bis ge-
ringst permeablen Gesteinen ausgelegt werden. Ziel ist vor allem die Anbindung bohtloch-
ferner, produktiver Reservoirbereiche, die Schaffung eines kunstlichen, weit verzweigten,
dendritischen Kluftnetzwerkes und/oder die Stimulation natirlich vorhandener Kliifte und
Risse. Die Stimulationswirkung ist stark abhingig vom self-propping-Potenzial der Forma-
tion.

2. Hydraulic Proppant Fracturing (HPF) — propped fracs - (hochviskose Fluide mit Stlitzmit-
telkonzentrationen je nach Auslegung der Behandlung und technisch-wirtschaftlicher
Durchfihrbarkeit) dienen der Erzeugung von im Verhiltnis zu Wasserfracs kurzen, hoch-
konduktiven Rissen in einer pords-permeablen Matrix. Uber die kiinstlich geschaffenen
Risse wird das Reservoir an die Bohrung angebunden und ein erfahrungsgemill immer
vorhandener geschidigter bohrlochnaher Bereich (Skin) Giberwunden. Dartiber hinaus wer-
den die hydraulischen Zuflussbedingungen insgesamt verbessert (Prinzip des dquivalenten
Bohrlochradius) und eventuell zusitzlich weitere produktive Zuflusszonen mit an die Boh-

rung angeschlossen (&--Erhohung).

Im Folgenden werden die Unterschiede und Anwendungsbereiche der beiden Technologien ein-
ander gegeniibergestellt. So ldsst sich entscheiden, welcher Ansatz die grof3ten Erfolgsaussichten
bei der Ubertragung auf den untersuchten Reservoirtyp mit sich bringt.

HPF ist die in der Kohlenwasserstoffindustrie konventionell angewendete Methode zur Stimula-
tion von pords-permeablen, sedimentiren Lagerstitten. Andererseits fanden und finden /Soultz
2002/ in der geothermischen Industriec im Rahmen des HDR-Konzeptes massive Wasserfrac-
maf3nahmen zur Stimulation des kristallinen Grundgebirges ihre erfolgreiche Anwendung. Letzte-
re konzentrieren sich jedoch vor allem auf die Erweiterung und Stimulation eines bereits vorhan-
denen groBflichigen Kluftnetzwerk und sind daher nicht direkt vergleichbar mit den Anwendun-
gen aus der Kohlenwasserstoffindustrie.

4.1 Auswahl des Frac-Konzeptes

Das Ziel einer Fracbehandlung fir gering permeable Speicher ist eine Vervielfachung der natiirli-
chen Reservoirproduktivitit. In der Kohlenwasserstoffindustrie werden Fracbehandlungen so-
wohl zur Stimulation von Erddl- als auch Erdgaslagerstitten durchgeftihrt. Letzterer Anwen-
dungsfall deckt vor allem primir gering-produktive, gering-permeable Lagerstittentypen ab. Per-
meabilitat ist dabei ein relativer Begriff, da es sich grundsitzlich um effektive Gesteinspermeabili-
titen gegentiber einem gewissen Fluid handelt.
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Keine Lagerstitte kann ,,sauber® erschlossen werden, d.h. es findet zwangslaufig wihrend des
Aufschlusses eine Stérung der natiirlichen Verhiltnisse statt.

Heutzutage ist es nach dem Stand der Technik méglich wesentlich effektivere Technologien zum
Aufschluss des Speichers einzusetzen. Hierzu zihlt vor allem die Spulungstechnologie. Drill-In-
Fluids, underbalanced drilling, non-damaging filtercakes sind Beispiele fir Innovationen, welche
zwar seit langer Zeit bekannt, zudem jedoch fortwihrend weiterentwickelt und optimiert wurden
/Gankin 2001/. Die Effektivitit wird an der etfolgreichen Vermeidung einer Trigerschidigung
gemessen bzw. praktisch mit Hilfe der ,,Return Permeability** quantifiziert. Im Falle spezieller
Sptlungssysteme und Lagerstitten konnten bereits deutlich positive Return Permeabilities ge-
messen werden /Gankin 2001/. Nichtsdestotrotz handelt es sich letztlich immer um priventive
Mafinahmen, da eine eindeutige Bestimmung der in situ Verhiltnisse im Vorfeld des Aufschlus-
ses nicht moglich ist. Dies gilt besonders fur die petrophysikalischen Gesteinseigenschaften, die
hydraulischen Verhiltnisse und die Spannungsverteilung im Reservoir.

Trotzdem ist eine Priventionsmoglichkeit im Hinblick auf das Risiko einer exzessiven Speicher-
schidigung gegeben (siche Kapitel 2.5), die genutzt werden sollte, da im Schadensfall sehr auf-
windige Rehabilitierungsmal3nahmen (j,clean-up®) bzw. Stimulationsmal3nahmen erforderlich
werden.

Die bohrlochnahe Speicherschidigung wird durch einen Skinfaktor ausgedriickt, welcher die
Abweichung gegentiber den natiitlichen und urspriinglichen Zuflussverhiltnissen im Reservoir
angibt /Dake 1978/. Vorrangiges technisch-wirtschaftliches, optimiertes Ziel einer Stimulations-
behandlung in der Kohlenwasserstoffindustrie ist die Uberwindung (Bypass) dieser geschidigten
Zone und der Anschluss der Férderbohrung an die origindren, ungestérten Reservoirbereiche.
Dies wird durch die Schaffung von kuinstlichen hochpermeablen FlieBwegen mit Hilfe einer
HPF-Behandlung erreicht. Neben der Uberwindung der beeintrichtigten, geschidigten Zone
bedarf es der Herstellung deutlicher Durchlissigkeitskontraste zwischen der Lagerstitte (gescha-
digt oder ungeschidigt) und dem kiinstlich geschaffenen FlieBweg /Schechter 1992/. Die Dutch-
lissigkeit der Wegsamkeit bzw. des Risses ist direkt abhingig von dessen Permeabilitit und der
Rissoffnungsweite. Das Produkt aus diesen beiden Parametern wird als Risskonduktivitit be-
zeichnet und in Millidarcymetern angegeben.

Neben der Risskonduktivitit existieren weitere Parameter mit Hilfe derer Risse qualitativ bewer-
tet werden konnen (Tab. 05)

Grolle Wert Bewertung

Risspermeabilitit, 4, 10D schlecht
100 D gut

1000 D sehr gut

Risskonduktivitit, &, #* 100 mD ft 30 mDm schlecht
) 1000 mD ft 300 mDm gut

10.000 mD ft 3000 mDm sehr gut

dimensionslose Risskonduktivitit, F, <10 schlecht
gut

10 -50 sehr gut

> 50 .
0.5 < Fep < 5 grofter Zuwachs

*bei einer mittleren Rissweite von 3 mm (0,12 in.)
Tab. 05: Bewertung von Risseigenschaften nach Golan 1986 und Kihler 2001.

Eine hohe Risskonduktivitit und damit eine erfolgreiche Fracbehandlung wird in der Regel allein
durch das Einbringen von Stiitzmaterialien in den hydraulisch aufgeweiteten Riss erreicht. Diese

* Verhiltnis der Permeabilitit der Formation nach dem Aufschluss zur ,,ungestdrten” Permeabilitit vor dem Auf-
schluss, welches mit mit Hilfe von Kernmessungen im Labor bestimmt wird.
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gewihrleisten ein Offenhalten des Risses nach Abschluss der Behandlung und schlieBlich bei ver-
ringerten Druckverhiltnissen wihrend der Produktions- bzw. Férderphase.

Fracbehandlungen mit niedrigen Stiitzmittelkonzentrationen und gering viskosen Fluiden bzw.
behandeltem Oberflichenwasser (sog. Waterfracs oder slickwater fracs) werden in der Kohlen-
wasserstoffindustrie bereits seit den Fiunfziger Jahren eingesetzt /Brister et al. 2000/. Sie fihrten
unter anderem in sehr gering-permeablen (uWD-Bereich) und ,,trockenen® Erdgaslagerstitten des
Cotton Valley (USA) zu deutlichen Stimulationserfolgen /Mayerhofer 1998; Lang 2001/. Thre
Anwendbarkeit ist im Gegensatz zu konventionellen Behandlungen (Gelfrac mit Stitzmittel) auf
besondere Bereiche beschrinkt. Die Limitierung ergibt sich aus den Anforderungen an die For-
mation, die besondere Kriterien erfiillen muss, damit ein Wasserfrac einen Stimulationserfolg
erreichen kann. Das Ziel einer Wasserfrac-Behandlung ist dabei grundsitzlich ein anderes als das
konventioneller HPF-Behandlungen.

In gering-permeablen Erdgaslagerstitten wird zum einen eine Maximierung der kiinstlich erzeug-
ten Rissflichen mit einem moglichst groflen Injektionsvolumen angestrebt, um den langsamen,
diffusiven Prozess des Gaszuflusses aus dem Porenraum der Lagerstitte zum Forderstrom zu
steigern bzw. zu beschleunigen. Das vorrangige Ziel in geringst-permeablen Gesteinsformationen
(z.B. Kiristallin), bei denen der Fluidtransport vornehmlich auf Kliiften stattfindet, ist die Aus-
dehnung des natiirlich vorhandenen Kluftnetzwerkes durch die Schaffung sekundirer kinstlicher
Klufte und der Anschluss an weitere produktive, groBraumige Kluftzonen /Brister 2001 /.

Der grof3te Vorteil von Wasserfracs, die unter giinstigen Rahmenbedingungen ablaufen, ist das
Kosteneinsparungspotenzial durch die relativ einfache Handhabung und Durchfihrung der Be-
handlung und die geringen Materialkosten.

Demzufolge wurden umfangreiche Untersuchungen und Fallstudien tiber die Notwendigkeit und
Effektivitit von Stiitzmitteln und hochviskosen Trigerfluiden und Anwendbarkeit von Was-
serfracs durchgefiihrt /Mayerhofer et al. 1997, Mayerhofer et al. 1998a; Walker et al. 1998; Mathis
et al. 2000, Fredd et al. 2001/. Sie alle kamen zu dem Ergebnis, dass ein Anwendungsbereich fur
Wasserfracs existiert, welcher sich zunichst auf gering permeable Formationen beschrankt. Wei-
terhin werden auf Grund der Rissgeometrien (geringe Rissweiten, lange Risse) und den erzielba-
ren effektiven Permeabilititen (bzw. Risskonduktivititen) trockene Erdgaslagerstitten als poten-
zielle Kandidaten fiir eine auf dieser Technologie basierende Stimulation angesehen (Ermdégli-
chung von hohen dimensionslosen Risskonduktivititen auch bei geringen Risskonduktivititen
/Mayerhofer 2001/). Das Vorhandensein natiitlicher Klifte bzw. die Moglichkeit der Erweite-
rung bestehender Kliifte und deren Anschluss an ein vorhandenes Kluftnetzwerk ist obligato-
risch, hohe Porendriicke steigern zudem die Erfolgsaussichten. Die Chancen auf Erfolg bei der
alleinigen Anwendung von Wasserfracs in hoher permeablen klastischen Formationen mit dem
Ziel der Produktivititserhohung bei der langfristigen Férderung von Formationswasser analog
zum vorgestellten Konzept sind sehr gering /Brister 2001/. Dies hat mehrere systemimmanente
Grinde:

Kritische Aspekte von Wasserfrac-Bebandlungen in hiher permeablen Formationen:
e Notwendigkeit der Herstellung deutlicher Durchlissigkeitskontraste gegentiber der Ge-
steinsmatrix und dem induziertem Riss; Uberwindung der bohrlochnahen geschidigten
Zone = hohe Risskonduktivititen (&) sind erforderlich;

e Self-Propping-Mechanismen und deren Effektivitit in Sedimentgesteinsformationen sind
unklar und nur unter speziellen Rahmenbedingungen vorstellbar. Falls sie realisierbar
sind, entstechen Risse mit geringer Restoffnungsweite. = Detaillierte Untersuchungen der
Materialeigenschaften unter in situ Bedingungen und Voraussetzungen des natiirlichen
Kluftnetzwerkes sind erforderlich; Kompensation der geringen Rissweite durch sehr hohe
Risspermeabilititen oder Anschluss weiterer produktiver Zuflussareale durch sehr weit
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ausgedehnte Risse; Auftreten von Non-Darcy-Flow Effects im Falle geringer FlieSkanal-
durchmesser und groBer Risslingen und /Gidley et al. 1989/.

e Das self-propping-Potenzial wird durch Spannungsanisotropien im Triger beglinstigt
(Scherversatz), verringert sich aber, wenn diese zu hoch werden und die Rissoberflichen
gegeneinander abgetragen bzw. abgeschert werden. Eine Packung von abgeléstem For-
mationsmaterial (Detritus) im Riss fithrt auf Grund wesentlich geringerer Kornradien im
Vergleich zu den eingebrachten Stiitzmitteln zu einer geringeren Risspermeabilitit
/Gidley et al. 1989/.

e Die Fortpflanzung hydraulischer Risse in der Matrix ist durch zu hohen Fracfluidabfluss
bzw. zu hohe Druckverluste eingeschrinkt = limitierte vertikale und laterale Rissausdeh-
nung;

e allgemein weisen selbst gestiitzte Risse in Sedimenten eine geringere Risspermeabilitit im
Vergleich zu Rissen mit einer effektiven Stiitzmittelpackung (experimentelle Untersu-
chungen) auf /Fredd et al. 2000/ Jene stellt unter Umstinden noch eine austeichende
Durchlissigkeit gegeniiber trockenem Gas jedoch nicht gegentiber Formationswasser (re-
lative Permeabilitit) dar /Kohler 2001a; Brister 2001/.

e Risiko einer tiefgreifenden Speicherschidigung durch Ausfillung, fines mobilization beim
Eintrag groBer Mengen an antropogen Fluiden und langen Einwirkzeiten = geochemi-
sche Fluid- und Gesteinsanalysen, Modellierung der geochemischen Prozesse unter in situ
Bedingungen;

e Nutzung eines natirlichen Fluidvorkommens aus einer porésen, in Relationen zum Fluid
permeablen Gesteinsmatrix, die zusitzlich Klifte aufweist; Reinjektion geférderter Fluide
in den urspringlichen Nutzhorizont zur Druckerhaltung = Klifte stellen nicht die allei-
nigen FlieBwege dar, Fluiddruck kann in die Matrix entweichen;

e crfolgreiche Anwendungen von Wasserfracs erfordern eine grof3e effektive Michtigkeit
des gering-permeablen Nutzhorizontes fir hohe Endproduktivititen (Permeabilitats-
kompensation).

Der Erfolg von Wasserfracs hiangt demnach im wesentlichen vom self-propping-Potenzial des
Gesteins ab. Der Scherversatz trigt zu einer deutlichen Steigerung dieses Potenzials bei /Yeo et
al. 1998; Fredd et al. 2001/. Scherversatz an Gesteinsgrenzflichen (speziell relevant fiir mehr-
schichtige Reservoire) wird vornehmlich in sehr flachen ILagerstitten beobachtet. Das Scher-
versatzpotenzial ist abhdngig vom Reibungsbeiwert der Grenzflichen und der anliegenden Span-
nung normal zur Grenzfliche. Bei normalen Reibungsbeiwerten und Lagerstitten in grofleren
Teufen (hohe Auflast, 0, > 0;) werden die Grenzflichen ,,unsichtbar®. Das bedeutet, Zugspan-
nungen, die dem Riss voranlaufen, kénnen problemlos iiber die Grenzfliche hinweg geleitet wer-
den.

Das Potenzial steigt allerdings, wenn die Scherspannung in grofen Teufen sehr klein ist. Dies
wird unter anderem durch die Verringerung der Reibungsbeiwerte (bindiges Material auf den
Grenzflichen) und/oder kleinen Gebirgsspannungen bzw. effektiven Spannungen normal zur
Grenzfliche durch stark einfallende Schichten oder hohe Porendriicke verursacht /Gidley et al.
1989/. In letzteren Fillen ist eine Wahrscheinlichkeit des Grenzflichenscherversatzes und somit
eine Verbesserung des self-propping Potenzials gegeben.

Sowohl Wasserfrac- als auch konventionelle HPF-Behandlungen besitzen demnach Vor- und
Nachteile relativ zueinander und stellen fiir einen Stimulationserfolg Anforderungen an die zu
stimulierende Lagerstitte. Eine zusammenfassende qualitative Gegentiberstellung priasentiert Tab.
06.
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Wasserfrac

konventionelles HPF

positiv ‘

negativ

positiv

‘ negativ

preiswerte Behandlungsflu-
ide mit hoher Verfugbar-
keit

groBere  Infiltrationsfliche
bzw. VergréBerung des Be-
reiches potenzieller geoche-
mischer Wechselwirkungen;
grofrdumige  Verinderung
der P,T Bedingungen; chemi-
sche Konditionierung und
Aufbereitung groBer Fluid-
volumina erforderlich (Ge-
fahr von Ausfillungen, Ein-
trag von Fremdstoffen etc.)

definierbare Fluid- und
Filtrateigenschaften
(pH, Transport, Visko-
sitdt, Zerfall), Vorbeu-
gung von
Wechselwirkungen

Kosten der Stutzmittel,
Fluide, Fracaggregate,
Service

lange Pumpintervalle mog-
lich, vatiable Ablaufpla-
nung, u.U. geringe Bindung
an Servicefirma

keine Moglichkeit den Fluid-
leakoff zu variieren, Anwen-
dungen auf gering bis ge-
ringst-permeable Formatio-
nen beschrankt

hohe Stizmittel-
konzentrationen
realisierbar

Verfuigbatkeit der Materia-
lien und des Service

hohe Spannungsanisotro-
pien und natirliche Klif-
tigkeit im Reservoir erh6-
hen die Erfolgswahrschein-
lichkeit (Scherversatz,
Aufweitung bestehender
Kluafte)

Risskonduktivititen besitzen
eine hohe Abhingigkeit vom
Gebirgsverhalten und dessen
Materialeigenschaften
(schlechte bis gar keine Vor-
hersagbarkeit)!

Optimierung und besse-
re Vorhersagbarkeit der
Risseigenschaften nach
dem Einschluss
(z.B. Realisierung hoher
Risskonduktivititen in
héher permeablen For-
mationen, Frac-Packs,
TSO etc.)

Infiltration inkompatibler
Fluide
(»»clean-up®);
pH — Niveau Limitierung
beim Einsatz hochviskoser
Gele (min. pH ca. 3-4)

statke Abnahme der Rissko

nduktivitit bei Erth6hung des

effektiven Rissdruckes (ethohte Depression)!

erfolgreiche Anwen-

dung tber eine grofie
Permeabilitits-

spannbreite moglich?

Modellierung des Verhal-
tens komplexer Fluide
unter in situ Bedingungen
erfordetlich

ohne Scherversatz ist eine e

ffektive Risskonduktivitit nur

bei sehr niedrigen effektiven Rissdriicken méglich!

hoher operativer Aufwand bei Zunahme der Fluid-
komplexitit (Additive etc.)

geringe Offnungsweite der Risse fiihrt zu erhéhten Non-
Darcy-Flow Effects (Strémungsverluste)

hohe Druckverluste bei hochviskosen Fluiden und
geringeren Strémungsquerschnitten (wellbore-, petfo-
ration friction)

Transporteigenschaften des

Fluids gegentiber Stiitzmitteln

ist stark eingeschrinkt

grof3e Fluidvolumina und geringe Stiitzmittelkonzentratio-
nen erhohen die Gefahr von Konvektion im Riss, ver-
schlechtern die Anbindung des Risses und somit der pro-

duktiven Reservoirz

onen an das Bohtloch

"Fredd et al. 2001
*Economides et al. 1998

Tab. 06: Qualitative Merkmale von Wasserfrac- und HPF-Bebandlungen

In Bezug auf die untersuchten Speichergesteine stellt sich folglich nicht die Frage ob Stutzmittel
bei Fracstimulationen eingesetzt werden mussen /Mayerhofer et al. 1998/, sondern wann und
wie viel. Ausschlaggebend hierfur sind das globale Stimulationsziel und die Eigenschaften der zu
behandelnden Formationen.

4.2

Stimulationswirkung verschiedener Frackonzepte

Im Folgenden wird auf Grundlage der qualitativen Merkmale (siche Tab. 06) analysiert, in wel-
chen Situationen der massive Einsatz von Stiitzmitteln zur Erzeugung effizienter hydraulischer
Risse fur die Stimulation eines Reservoirs notwendig wird. Dies ist vor allem von der Permeabili-
tit der Formation und dem Stimulationsziel abhingig.
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Abbildung 12 zeigt die erzielbaren Risskonduktivititen bei vorgegebenen Risspermeabilititen und
grenzt die Wirkungsbereiche der beiden Frackonzepte gegeneinander ab. Fir self-propped fracs
wurde eine Rissweitenobergrenze von 1 mm gewihlt. Wie auch bei den propped fracs wird eine
mittlere Rissweite angenommen, die im Falle von self-propped fracs e¢her im Submillimeterbe-
reich liegt. Die Rissweitenobergrenze bei propped fracs wurde mit 25 mm gewihlt. Als Referenz
dienten Angaben aus Fracpack- und Tip-Screen-Out (TSO)-Fracturing-Behandlungen /Fan et al.
1996/. Bei Fracpack- und TSO-Behandlungen handelt es sich um HPF-Mainahmen, die beson-
ders grof3e Rissweiten und kurze Risse zur Erzeugung von Konduktivititskontrasten in einer ho-
her permeablen Matrix zum Ziel haben (siehe Kapitel 5.2) /Engels et al. 2001/. Grundsitzlich ist
die Rissweite von den jeweiligen in situ Verhiltnissen abhingig, die Angaben in den Abbildungen
beziehen sich jedoch weder auf eine spezifische Behandlungsauslegung noch auf eine Lokation.
Sie dienen allein der Entscheidungsfindung, unter welchen Grundvoraussetzungen die erwihnten
Konzepte sinnvoll anwendbar sind.

Die Permeabilitit eines self-propped-fracs &, verhilt sich iiberschligig zu seiner Rissweite w ge-
mil der Beziechung

2
w

o~ — Glg. 9
"1 (Glg. 9)
Daraus ergibt sich fiir die folgenden Berechnungen:
Rissweite, mm Risspermeabilitit, D Risskonduktivitit, Dm
0,2 3377 0,675
1,0 84431 84,431

Tab. 07: Rissdimensionen nach Glg. 9

Im Unterschied richten sich die Eigenschaften von propped-fracs vor allem nach denen der ein-
gebrachten Stutzmittel bzw. der Stitzmittelpackung. Werden sekundire negative Effekte (prop-
pant crushing und embedment) vernachlissigt, belaufen sich die Rissweiten je nach Art der
Proppant Packung und der Stiitzmittelkorndurchmesser zwischen ca. 0,7 mm (monolayer, 0,5
kg/m? Stitzmittelkonzentration im Riss) und ca. 10 mm (multilayer, 5,5 kg/m? Stitzmittelkon-
zentration im Riss). Bei groferem Korndurchmesser und hoherer Stiitzmittelkonzentration kon-
nen auch noch groflere Weiten und damit héhere Risskonduktivititen erzielt werden (Abb. 12).
Die Permeabilitit der Stiitzmittelpackung ist direkt abhingig vom effektiven Druck auf die Pa-
ckung und der Festigkeit der Stiitzmittel. Sie schwankt zwischen einigen Zehner bis mehreren
hundert Darcy /Gidley et al. 1989/. Risspermeabilititen von mehreren tausend Darcy, wie sie sie
tiir hocheffektive self-propped-fracs angenommen werden, sind nicht zu erwarten.
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Abb. 12: Risskonduktivitit in Abhingigkeit von der Risspermeabilitit bei Rissweiten gwischen 0,2 und 10 mm

Fir effektive HPF-Behandlungen ist von einer Risspermeabilitit von tiber 100 D auszugehen.
Dies hat eine Risskonduktivitit von je nach Rissweite zwischen 0,1 und 2,5 Dm zur Folge. In
tiefliegenden Reservoiren sind je nach Stiitzmittelart bereits Risskonduktivititen zwischen 1 Dm
und 2 Dm bei moderaten Stiitzmittelbeladungen (ca. 0,25 kg/1) erreichbar /Loidl 2002/. Witd die
jeweilige Risskonduktivitit &2 in Beziehung zu einer zu erwartenden Permeabilitit der Formati-
on £ gesetzt, kann die zugehorige dimensionslose Risskonduktivitit F, fiir unterschiedliche Riss-
lingen x; ermittelt werden. F, kann auch als Indikator der Wirksamkeit des erzeugten Risses
angesehen werden.

Fep = (Glg. 10)

"X,

Abb. 13 und Abb. 14 stellen diese Beziehung fiir unterschiedliche Risslingen dar. Der hohere
Wert entspricht in etwa der max. Risshalblinge, die unter technisch-wirtschaftlichen Gesichts-
punkten noch erreichbar ist.
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Risslange: 20 m
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Abb. 13: Dimensionslose Risskonduktivitiit bei kurzen Rissen (propped fracs) in Abbdingigkeit von der For-
mationspermeabilitit bei Risskonduktivititen zwischen 0,001 und 100 Dm
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Abb. 14: Dimensionslose Risskonduktivitit (Fp,) bei langen Rissen (self-proppedfracs) in Abhingigkeit von
der Formationspermeabilitit bei Risskonduktivitten zwischen 0,001 und 100 Dm
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Die F,;, kann schliellich mit dem resultierenden Stimulationseffekt, ausgedriickt durch den FOI
(Folds Of Increase), in Verbindung gebracht werden (Abb. 15 und 16; siche Kapitel 4.3.2). Der
FOI ist der Quotient aus der Produktivitit des Reservoirs nach der Stimulationsbehandlung und
der Produktivitit davor (nattrliche Verhaltnisse). Folglich erhilt man durch die Multiplikation der
Ausgangsproduktivitit mit dem FOI eine potenziell erreichbare Endproduktivit. Wird gemal3
Tab. 05 eine F, von 10 als ZielgroB3e fiir einen effektiven Riss festgelegt, kann die zugehoérige
Risshalblinge bestimmt werden. Mit zunehmender Permeabilitit der Formation sinkt dabei die
notwendige Risshalblinge bei konstanten Risskonduktivititen. Wird die Permeabilitit einer For-
mation als alleinige Variable angenommen, verringert sich die Ausgangsproduktivitit der Forma-
tion mit abnehmender Permeabilitit. Dies ist der Grund weshalb gering-permeable Formationen
einen wesentlich héheren FOI bendtigen, um eine akzeptable Produktivitit nach der Stimulati-
onsmalinahme zu erreichen. Ergo sind fir solche Formationen grof3e Risslingen erforderlich
(Abb. 15). F;, ist dabei ein Mal3 fir den geschaffenen Permeabilititskontrast zwischen Riss und
Matrix und damit die Effektivitit des Risses. Je hoher F,, und je linger die Risse, desto hoher der
FOL. Dieser ist jedoch nicht beliebig steigerungsfihig, sondern stark abhingig sowohl von den
Riss- und Formationsparametern in Relation zueinander als auch von den technisch-
wirtschaftlichen Rahmenbedingungen.

r,=1000m,r, =0,155m

8 . 8
7 . 7
| ‘ s
6 \ H—00" 6
5 \ - 5
— i ‘ i
04 . 4

0 — T — T — T \\\\ﬂ'r—-_-w-'-_f-_r-ﬁﬂw_'o
0,001 0,01 0,1 1 10 100
Fcp
—%—5 —e—10 20
50 100 —0—250

d(FOl/d(F_CD, x_f=20) = === =d(FOI)/d(F_CD, x_f=250)

Abb. 15: Produktivititssteigernngskapazitit (FOI) in Abhingigkeit von Fy, bei Risshalblingen swischen 5
und 250 m
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05 1 " 105

07 T T T H\.\:* -—\"—'P"F—H—\'PT;O
0,001 0,01 0,1 1 10 100
Fco
—x—5 —e—10 20
50 100 —0—250

d(FOI)/d(F_CD, x_f=20) = =-- - d(FOI)/d(F_CD, x_f=250)

Abb. 16: Produktivititssteigerungskapazitit (FOI) in Abhingigkeit von Fop, bei Risshalblingen swischen 5
und 250 m (fiir FOI bis 4)

Abb. 12 verdeutlicht, dass sich theoretische Risskonduktivititen von effektiven Wasserfracs im
Bereich zwischen 0,2 Dm und 10 Dm bewegen. Die Werte kénnen bei entsprechender Permeabi-
litatsreduzierung (z.B. Ablagerungen von Detritus, Feinstpartikeln, geringe self-propping-Effekte)
natirlich auch weit unter diesen Bereich fallen. Die Risspermeabilititen von self-propped-fracs
sind stark von den Restrissweiten abhingig (Glg. 9).

Abbildung 12 veranschaulicht zudem, dass durch hoch-effektive Gel-Stiitzmittel Frac-
behandlungen theoretisch hohere Risskonduktivititen erzielt werden koénnen.

Die Schnittstellen der F,-Werte mit den realisierbaren Risskonduktivititen in Abb. 13 und Abb.
14 ergeben die Formationspermeabilititen, die durch einen Riss dieser Eigenschaften noch effek-
tiv stimulierbar sind. Kurze Risslingen reprisentieren den Anwendungsfall von propped fracs
und lange Risse den von self-propped-fracs. Demnach ist bei einer einheitlichen Risskonduktivi-
tit von 1 Dm (konservative Annahme) ein Reservoir mit einer Permeabilitit von 5 mD (kurzer
Riss) bzw. 0,2 mD (langer Riss) mit einem F,, von 10 stimulierbar.

In Abbildung 15 und 16 wird deutlich, dass sehr grof3e Risslingen (hier: 250 m) zu sehr hohen
FOI von groBer 6 fihren. Zu berticksichtigen ist jedoch, dass es diese Risslingen auch real zu
erreichen gilt. Die Erzeugung von einzelnen Rissen mit grof3er lateraler Reichweite ist vor allem
aus 6konomischer Sicht limitiert. Im Falle eines nicht vorhandenen Containments (penny-shaped
frac) entspriche die Risslinge anndhernd der Risshéhe, wodurch eine entsprechend maichtiges
Formationsintervall abgedeckt werden wurde. Ferner wirken die Leakoff- und Reibungsbedin-
gungen im Riss der Entstehung solcher Rissdimensionen entgegen (Kompensation durch Erho-
hung der Injektionsrate und des Injektionsdruckes). Andererseits sind voneinander getrennte
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multiple stacked-fracs (Ubereinander liegend) realisierbar, deren kumulierte Linge dann der eines
langen Einzelrisses entspricht.

Abb. 15 und 16 zeigen auch, dass bei geringen Risslingen bereits niedrigere F-Werte zu einem
nahezu identischen FOI bei einer F, von 10 fithren. So wird bei F,-Werten zwischen 1 und 2
ein FOI von 2 fiir Risslingen von 20 m (Abb. 13) und damit ca. 91% des FOI Wertes bei einer
F, von 10 erreicht.

Dies gilt nur fir kurze Risslingen. Die F,;, Reduktion fihrt bei grof3en Risslingen zu einer Dis-
krepanz von ca. 25% im identischen F,-Bereich bezogen auf den FOI bei einer F, von 10.
Dies hat Auswirkungen auf die effektiv stimulierbaren Formationen mit Hilfe von kurzen Rissen.
Unter Verwendung identischer Risskonduktivititen (1 Dm) wichst die Obergrenze der Formati-
onspermeabilitit bei einer F,von 1 im Gegensatz zu einer F, von 10 um ca. 1 GréBenordnung
(siche Abb. 13). Der FOI ist dabei stark vom zugrunde liegenden Drainageradius 7, und nur ge-
ringfligio abhingig vom Bohrtlochradius 7,. Der FOI erhoht sich dabei mit der Zunahme des
Verhiltnisses von x; /7,

Nicht zu vernachlissigen ist, dass hohe FOI alleine, ohne entsprechende Ausgangsproduktivita-
ten, zwecklos sind. Man muss daher grundsatzlich das Gesamtkonzept (Ziel) bzw. die Ausgangs-
situation (Nullbedingung) den Bewertungen zugrunde legen.

Self-propped fracs sind demzufolge aus stimulationstechnischer Sicht als sinnvoll zu bewerten,
wenn sehr hohe Risspermeabilititen bei ausreichenden Rissweiten (>0,2 mm) tGber die gesamte
Risslinge und Produktionsphase hergestellt und aufrechterhalten werden koénnen. Dies hingt
sehr stark vom jeweiligen Gebirge (z.B. Sprodheit, Scherversatz, Permeabilitit), den Fluideigen-
schaften und dem Férderregime ab.

Die Eigenschaften von konventionellen propped fracs (HPF) sind dagegen wesentlich besser
vorherseh- und einstellbar und erreichen z.T. bessere Werte. Durch eine Beeinflussbarkeit der
finalen Rissgeometrie, sind sie auch auf eine wesentlich gré3ere Spannbreite von Gebirgstypen
anwendbar und verringern somit im Vergleich die Standortabhingigkeit. Durch die Verwendung
kinstlicher Stiitzmittel und spezieller Behandlungsfliissigkeiten ergeben sich weitaus mehr Varia-
tions- und damit schlieSlich Anpasssungs- und Einflussmoglichkeiten. Die Behandlung wird im
Gegensatz zu self-propped fracs nicht nur tiber den Injektionsplan, sondern tber eine Vielzahl
von Parametern gesteuert.

Diese Tatsache ist aber zugleich die gréfite Schwierigkeit bei der Durchfithrung (z.B. Stoéreffekte,
Tragerschadigung) und Auswertung (z.B. in situ Fluideigenschaften) von HPF-Behandlungen.

4.3 Hydraulic Proppant Fracturing

Wie oben bereits angedeutet, besitzt jedes Reservoir eine spezifische Kapazitit der Steigerung
seiner Produktivitit (FOI) durch die Anwendung von HPF-Stimulationsmal3nahmen.

Die FOI geothermaler Fluidreservoire mit dhnlichen petrophysikalischen Eigenschaften befinden
sich auf vergleichbarem Niveau.

Auf der Basis dieser Uberlegungen wird anhand von analytischen Methoden ein maximaler PI
(Pseudo Skin Konzept) und ein realistischer FOI (FOI-Konzept) gering-permeabler geothermi-
scher Fluidreservoire festgelegt. Der FOI alleine hat keine Aussagekraft. Es bedarf der Gegen-
tberstellung mit der natiirlichen Produktivitit (PI) des Reservoirs.

Demzufolge wurden reprisentative Annahmen zu Spannbreiten der Parameter eines Modellre-
servoirs aufgestellt (Tab. 08), die mit den Werten aus Tab. 03 korrespondieren.
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Eigenschaften des Reservoirs Wert
Permeabilitit, mD 1-100
effektive Michtigkeit des Nutzhorizontes, m 50
Reservoirteufe, m ~ 4050
Dichte des Formationsfluids, kg/m? ~ 1180
Porendruckgradient, MPa/100m ~1,1
Drainageradius, m ~ 1000
Sondenradius, m ~ 0,1
Skin Faktor 0
dynamische Fluidviskositit, mPas 1
Formationsvolumenfaktor 1
resultierender PI , m®/hMPa ~0,13-13

Tab. 08: Modellparameter eines geringpermeablen geothermalen Reservoirs. 1 edig-
lich mit Hilfe der maximalen Permeabilititsannabmen sind die geforderten 5 Dm
fiir die Transmissibilitdt (siehe Kap. 3.2).

Die Nullbedingungen und Schwankungsbreiten der Reservoirparameter orientieren sich wie be-
reits in Kapitel 3.2 mit dem Pilotstandort Grof3 Schonebeck, der als ,,In Situ Geothermielabor®
und Referenzbeispiel fir die Untersuchungen verwendet wird (siche Kapitel 2 und 0).

Eine Spannbreite der Reservoirpermeabilitit wurde vorgegeben, da diese, multipliziert mit der
effektiven Michtigkeit (Transmissibilitit), auch den Parameter mit dem groB3ten Einfluss auf die
Produktivitit des Reservoirs darstellt. Auf Grund natiirlicher Inhomogenititen des Reservoirs
kann sie stark schwanken und ist in der Regel nur indirekt und mit gréleren Unsicherheiten be-
stimmbar.

Der Skin Faktor symbolisiert den Status der hydraulischen Zuflussbedingungen vom Reservoir in
die Bohrung und somit den Grad der Tragerschidigung im bohrlochnahen Bereich. Ein positiver
Skin steht fur gestorte Zuflussbedingungen, ein negativer Skin fir verbesserte, stimulierte Zu-
flussverhiltnisse gegeniiber den nattrlichen Bedingungen.

Es ist unwahrscheinlich, dass der Skin nach dem initialen Aufschluss der Lagerstitte einen Wert
von Null annimmt, welcher ungestorte hydraulische Verhiltnisse symbolisiert. Erfahrungsgemal3
gibt es zumindest einen leicht positiven Skin (siche Kapitel 4.4), der auf eine durch den Bohrpro-
zess induzierte Schadigung des bohrlochnahen Bereichs zurtickgeht /Bale et al. 2001/

Ein minimaler Skin ist nur im Falle der Anwendung hoch-effektiver Aufschlusstechnologien
(Drill-In Fluids, impermeable Filterkuchen, underbalanced drilling etc.) bei der primiren Er-
schlieBung eines Reservoirs zu erwarten /Civan 2000/.

Das Modell berticksichtigt nur ungeschidigte Konditionen. So wird die durch Verinderung der
Zuflussbedingungen im Reservoir maximal erzielbare Produktivititssteigerung unter pseudo-
stationiren Verhiltnissen erfassbar. Im Normalfall wird ein zusitzlicher (und oft der entschei-
dende!) Produktivititszuwachs bereits alleine durch die Uberwindung der bohtlochnahen, hyd-
raulisch blockierten Zonen mit Hilfe eines gut abgestiitzten und geeignet dimensionierten Risses
erreicht. Uber diesen werden die ungeschidigten Reservoirbereiche an die Bohrung angeschlos-
sen.

Diese Funktion ist wichtig, doch nur dann relevant, wenn die natiirlichen Verhiltnisse im Reser-
voir eine ausreichende Primirproduktivitit aufweisen.

Der Abschitzung des theoretisch maximalen Produktivititszuwachses durch eine HPF-
Behandlung dient das Pseudo Skin Konzept.

43.1 Pseudo Skin Konzept

Der Pseudoskinfaktor s, wird verwendet, um die optimalen Risslingen und —weiten unabhingig
von der technischen Realisierbarkeit zu berechnen.
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Um den Einfluss eines endlich konduktiven, vertikal stehenden Risses auf die Produktivitit einer
Bohrung abzuschitzen, wird der Produktivititsindex geschrieben als /Economides et al. 1998/:

2-7-kh

= Gle. 11
B-h-(pD+sf) (Glg. 1)

PI

Hierbei steht p;, fiir den dimensionslosen Druck. Dieser ist abhidngig von dem jeweiligen FlieBre-

gime in der Form:

. . relevante .
FlieBregime Druckdifferens Pp Relationen
allgemein AP Pp ® %D
1
=—1l.F.j|-—
Pp 2 ( 4, j
transient P-P,
kt
t, = 5
¢ll’lctrw
pseudo-stationdr p.— P, Pp= 1n(0,472 re/rw)
stationar P,-P, Pp= ln(re/rw)

Tab. 09: Berechnung des dimensionslosen Druckes in Abhingigkeit vom Fliefregime

Aus der Steigung der Geraden (infinite acting reservoir) wihrend der pseudo-radialen Flie3perio-
de (p »s log 7) kann die Formationspermeabilitit £ und der dquivalente Pseudoskinfaktor s, be-
stimmt werden /Economides et al. 1989/. Dieser Skineffekt resultiert aus der Gegenwart des
Risses und kann in Beziehung zur Risslinge und Risskonduktivitit gebracht werden. Die
Risskonduktivitit £, » wird aus der bilinearen FlieBperiode ermittelt (p vs 7%, die auch bei gering
konduktiven Rissen prisent ist. Beim Beim Hinsetzen von & und £» in Glg. 10 und durch
Kenntnis von s, kann mit Hilfe eines interativen Vorgehens anhand von Abb. 17 die Risslinge
bestimmt werden /Economides et al. 1989/.

Der Ansatz s, als eine Funktion von F;, darzustellen (Abb. 17) stammt von Cinco-Ley et al.
1978. Eine hinreichende Anniherung an das Modell ergibt sich anhand der Beziehung:

r, 1,65-0,328-u+0,116-u’

s, =l Glg 12
Ty, T 1018 u+ 0,064 u” +0,005 1 (Gl 12

Dabei steht # fur den In(F, ). Eingesetzt in die PI-Beziehung bei gleichzeitiger Verwendung des
Pp fur pseudo-stationdre FlieSregime ergibt sich nach geeigneter Umformung die neue Beziehung
in der 1, fiir das Rissvolumen steht.
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Pl = 27k (Glg. 13)
hk Xy
B+ 1n0,472r, +0,5In +10,5InFp, +5, +In—
sk "

Soll eine PI Maximierung erreicht werden, muss der Term in eckigen Klammern ein positives
Minimum annehmen. Dies gilt unter der Voraussetzung, dass die tbrigen Parameter als bekannt
vorgegeben werden. Dies fihrt zur Darstellung in Abb. 17.

4

3,5

K¢ = 8¢+ In(xdry,)

0,5%In(Fgp) + K

O T T T T T 1 T T

0,1 1 10 100
Feo

Abb. 17: Optimum der dimensionslosen Risskonduktivitit unter Anwendung des Psendoskinkonzeptes (iiber-
arbeitet aus Economides et al. 1998)

F¢p, nimmt folglich einen Wert von etwa 1,6 als Optimum (Fp,,) an. Dies ist der Ausgangswert
zur Berechnung der theoretisch optimalen Rissdimensionen in einem beliebigen Reservoir, darge-
stellt anhand der Rissweite und Risslinge.

Wird das gestiitzte Volumen eines Risses (eines Halbfltigels) mit /- als Risshohe

Vi=w-x, -h, (Glg. 14)

als begrenzende Faktor vorgegeben, lassen sich die optimale Risslinge x;,, bzw. Rissweite ,, un-
ter Verwendung von F,, berechnen.

X = ok (Glg. 15)
’ FCDopt.khf
Fop V- k
N (Glg. 16)
fr
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Abb. 18 und Abb. 19 prisentieren die Ergebnisse der jeweiligen Parametervariationen.

Nullbedingung: 20 m? Risswolumen, 50 m Risshohe, 50 D Risspermeabilitat,
5 mD Formationspermeabilitat

250 -
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2 ]
g 100
50 -
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—e—\Vfvariabel, m®* —=a— hf variabel, m kf variabel, D k variabel, mD ‘

Abb. 18: Optimale Risslinge eines vertikalen, endlichen hydranlischen Risses fiir psendoradiale Zuflussbedingungen

Nullbedingung: 20 m® Rissvolumen, 50 m Risshdhe, 50 D Risspermeabilitat,
5 mD Formationspermeabilitat
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Abb. 19: Optimale korrespondierende Rissweite des gleichen vertikalen, endlichen hydranlischen Risses fiir psendora-
diale Zuflussbedingungen
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Mit Hilfe dieser Vorgehensweise kann das theoretische technische Optimum einer Rissdimensio-
nierung bei variierenden Reservoirparametern ermittelt werden. Es ist jedoch in der Regel nicht
mit dem technisch-wirtschaftlichen Optimum bzw. realistisch erreichbaren Dimensionen gleich-
zustellen. Entsprechende Rahmenbedingungen in der Praxis schrinken eine Fracbehandlung ein.

Wird zur Berechnung des Rissvolumens keine rechteckige, sondern eine ellipsoide Geometrie

zugrunde gelegt (Glg. 18), unterscheiden sich die Werte fiir x,,, und ,, um den Faktor ~/37

- 7r-w-xf~hf

Glo. 18
g 3 (Glg. 18)

4.3.2 FOI-Konzept

Um nach dem FOI-Konzept die Wirksamkeit eines endlich leitfihigen hydraulischen Risses mit
realistischen Dimensionen in einer porés-permeablen Matrix zu bestimmen, wird ein analytischer
Ansatz nach Raymond und Binder /Schechter 1992/ gewihlt.

Der FOI klirt dabei das Verhiltnis aus stimulierter zu unstimulierter Produktivitit des Reser-
VOIrs.

Der Ansatz beschreibt die Verinderung des radialen Zuflusses nach Darcy durch die Gegenwart
eines Risses. Der Zufluss muss als eine Funktion der radialen Permeabilitit ausgedriickt werden.
Eine weitere Voraussetzung ist, dass konstante Druckbedingungen im Reservoir an den Grenzen
des hydraulischen Einzugsgebietes bei 7, vorliegen.

Die Berechnungen des FOI basieren auf dem Rissmodell aus Abb. 20.

Permeabilitat der
Formation, k

Zone

i X P
|

5 o;b;o%;g%o;o;%;o;&go;g;o;‘%q
%ﬁ@& R

e
‘ :
W K e wk,. |

Abb. 20: Querschnitt eines Bobrlochs mit vertikal ansgebildetem, gestiitztem Riss. Modell fiir variable, laterale
Rissleitfihigkeiten und Geometrien nach Schechter 1992.

Die mittlere Permeabilitit £(7) fir jede Position mit » > 7, ist gegeben durch die folgende Glei-
chung (Glg. 19). Diese beruht auf der Annahme, dass die Formationspermeabilitit Giber eine Ab-

schnittslinge von 2772w, und ber eine Abschnittslinge von 2w, die Permeabilitit des Risses £,
gultig ist.

k(r) = k+—(k, — k) (Gla. 19)

T-r
Die Aufteilung des Risses in einzelne Abschnitte, denen spezifische Eigenschaften zugeordnet

werden (gemal3 Abb. 20), fuhrt unter Verwendung von Glg. 19 nach Raymond und Binder (1967)
bei einer ungeschidigten Formation (&,= £, r,= r,) zu:
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In| "=
P I postfrac rw
FOI =~ (Glg. 20)
prefrac ¥
In 1+ CR + > In IR + ln(reJ
’% +CR | = |/ +CR, Xy
1 i
mit
[k F.
CR, = ;’r [Tf - 1] =~ (Glg. 21)

Die Variable x reprisentiert das spezifische Diskretisierungsniveau.
Fir homogene Risseigenschaften tber die Risslinge gilt unter Verwendung von Glg. 20 und Glg.

o)

// . ol 2

Durch Glg. 22 wird der einfachste Fall der Auswirkung eines hydraulischen Risses dargestellt, der
die gesamte effektive Machtigkeit des Nutzhorizontes abdeckt.

Die Gleichungen 20 und 22 stellen Abschitzungen der Stimulationsrate fiir Bohrungen in einem
ungeschadigten Reservoir mit vertikal stehenden Rissen dar. Die Ergebnisse sind fir ein Verhalt-
nis von x;/7, < 0,5 (kurze Risse) gut vergleichbar mit der grafischen Methode zur Bestimmung
des FOI nach McGuire und Sikora (1960). Gleichung 20 besitzt ihre Giltigkeit nur fiir kurze Ris-
se, da im Falle von lingeren Rissen die Annahme radialer Zuflussbedingungen nicht zutrifft.

Die Beziechung kann und wird auch auf geschidigte Verhiltnisse angewendet, die jedoch nicht
Gegenstand der Untersuchungen sind.

FOI =

(Glg. 22)

Fir homogene Risseigenschaften kénnen anhand von Glg. 22 die Anforderungen an den Riss mit
dem Ziel der Erreichung hoher FOI in unterschiedlichen Szenarien qualitativ und quantitativ
dargestellt werden (Abb. 21a, 21b, 22, 23). Die Rissparameter bewegen sich dabei in plausiblen
Groflenordnungen, die unter anderem mit Ergebnissen aus Fracmodellierungen abgeglichen
wurden.
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firr_e=1000 m,r_w=0,1m, k=100 mD, s=0

267 | —o—k fw=100mDm  —=—k Fw=200mDm  —a—k fw=300mDm
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Abb. 21a: Einfluss von Risskonduktivitit und Risshalblinge bei variierender Formationspermeabilitit anf den

FOI eine sinkende Permeabilitit der Formation verringert den Einfluss der Risskonduktivitat und erhoht gleich-
zeitig den Einfluss der Risshalblinge anf den FOIL; Formationspermeabilitat 100 mD.
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Abb. 21b: Einfluss von Risskonduktivitit und Risshalblinge bei variierender Formationspermeabilitit anf den
FOI;  sinkende Permeabilitit der Formation verringert den Einfluss der Risskonduktivitat und erhobt gleichzeitig
den Einfluss der Risshalblange anf den FOIL; Formationspermeabilitat 1 mD. (infinitive conductivity frac)

46



4 RESERVOIRSTIMULATION

r.=1000m,r,=0,1m,s=0,%=50m

341 ——k=1nD —a—k=10mD —¥—k=20D
1| ——k=30mD ——k=501D ——k=100 D
3,0i 4\>
26
S5 22-
L |
1,8
1,4 - .
2:
1,0 T T T T 1
0 200 400 600 800 1000

Risskonduktivitat, mD m

Abb. 22: FOI in Abhingigkeit von der Risskonduktivitit; eine hobe Permeabilitit der Formation erfordert
hohe Risskonduktivitéten fiir effektive Risse
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Abb. 23: FOI in Abbéingigkeit von der Rissweite; Der Einfluss der Rissweite anf den FOI fiillt mit abneb-
mender Permeabilitit der Formation. Rissweiten fiir einen gut gepackten (multilayered proppant pack) Riss bewe-
gen sich im Bereich von 5 bis 10 mm (~ 5 kg/ m? Stitzmittelkonzentration). Grifere Rissweiten sind gewihnlich
nur durch die Anmwendung von TS O-Fracturing maiglich. Die Stabilitit der Stiitzmittelpackung sinkt mit 3u-
nehmender Rissweite und erbiht das Risiko eines Stiitzmittelaustrags wihrend der Forderphase.
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Ein deutliche Steigerung (Faktor 2,5) der Risspermeabilitit fihrt lediglich zu einer geringfiigigen
Erhéhung der FOI-Werte (Abb. A-5).

Fir variable Risseigenschaften tber die Risslinge ergibt sich ein anderes Bild. Die Verdnderung
der initialen Risseigenschaften kann verschiedene Griinde haben. Hierzu gehéren:

» Variation der Stiitzmittelkonzentrationen und/oder Stiitzmittelkorndurchmesser wiahrend
der Behandlung,
» Druckprofil im Riss (p,) wihrend der Behandlung.

In der Regel hat die Rissweite ihr Maximum am Bohrloch und nimmt in der Form eines El-
lipsoids in Richtung der Rissspitze ab. Diese Geometrie kann entschieden durch das Behand-
lungsdesign, nimlich mit Hilfe stufenweise ansteigender Stitzmittelkonzentrationen beeinflusst
werden.

Die Risseigenschaften kénnen sich auch wihrend anschlieBender Férderphasen verandern.

Die Druckabsenkung wihrend einer Foérderphase erzeugt einen Drucktrichter, der sich in die
Formation und im Riss ausbreitet. Die gro3te Druckabsenkung im Riss steht dabei in Bohrloch-
nihe an. Gleichzeitig entwickelt sich in diesem Bereich auch die grofite Druckdifferenz zwischen
RissschlieB- (p;,) und Porendruck und damit eine erhohte Spannung auf die Stiitzmittelpackung

0,,, nach der Beziehung /Fieldpro 2002/:
o-prop = pfrac _pi _n(pe _pn) (Glg 23)

Der Parameter 77 ist eine poro-elastische Konstante und p; der lokal, p, der durchschnittlich anlie-
gende und p, der initiale Porendruck.

Eine zunehmende Spannung auf die Stiitzmittelpackung fihrt zu einer Kompaktion und folglich
zu einer Abnahme der Risspermeabilitit (homogene Stiitzmittelkonzentration und —eigenschaften
tber die Risslinge vorausgesetzt) von der Rissspitze in Richtung Bohrloch (bzw. p;, ). Dieser
Effekt verhalt sich kontrir zur Risskonduktivitit. Bei steigendem o, (bzw. der Hauptspannnung
normal zur Rissfliche) und Uberschreitung der Stiitzmittelfestigkeit kommt es zum proppant
crushing, und im Falle einer weicheren Formation zu einem proppant embedment. Beide Effekte
haben negative Auswirkungen auf die Risspermeabilitit.

Unabhingig von den Ursachen haben variable Risseigenschaften Auswirkungen auf den FOI und
werden Uber den erweiterten Ansatz (Glg. 20) quantifiziert /Schechter 1992/. Abb. 24 und Abb.
25 zeigen die Ergebnisse einer linearen Variation der Rissparameter entlang der Risslinge iiber
ein Spektrum relevanter Formationspermeabilititen (sieche Tab. 08).

Aus Abb. 24 und Abb. 25 koénnen die Einflisse der Rissparametervariationen identifiziert wer-
den. Als Referenz ist jeweils der homogene Fall dargestellt. Die Variation der Risspermeabilitat
fuhrt zu deutlichen Anderungen des FOI, speziell dann wenn weitere Risse vorhanden sind. Die-
se Beobachtungen stimmen mit den Tendenzen aus Abb. 21 (a und b), Abb. 22 und 23 tberein.
Die roten und blauen Kurven zeigen die Ergebnisse fiir den Fall der eindimensionalen Parame-
tervariation. Ein Riss mit konstanter Weite und dem grof3ten Permeabilititszuwachs fithrt hierbei
zu Maximalwerten (best case).

Der starke Einfluss der Rissweite ist auf eine partielle SchlieBung des Risses (von der Rissspitze
beginnend) bei den » -5% und w -10% Szenarios zurtickzufiihren. Die FOI-Minima treten bei
maximalen Rissweitenreduktionen auf (worst case).

Werden beide Parameter variiert (magenta-farbende Kurven), bewegen sich die Resultate inner-
halb der ,,best- und worst-case Szenarien. Fiir Risse mit gro3eren Rissweiten fillt der FOI selbst
fir das ,,best-case® Szenario unter einen Wert von 2 bei Formationspermeabilititen gréBer als 40
mD. Bei geringen Rissweiten tritt dieser Fall bereits bei 9 mD ein.

Folglich konnte ein spezifischer FOI fir die gewihlten Szenarien eines gering-permeablen poro-
sen Reservoirs ermittelt werden. Der FOI bewegt sich dabei in einer Spannbreite von 1,2 (héhere
Permeabilitit) bis 3 (geringere Permeabilitit) unter der Annahme realistischer Riss- und Formati-
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onsparameter. Ein wesentlich hoherer FOI kann in Reservoiren geringerer Permeabilitit mit lan-
gen, hoch permeablen Rissen erzielt werden.

Bei allen FOI-Berechnungen ist die initiale Produktivitit des Reservoirs zu beriicksichtigen. Ist
diese zu gering, kann selbst durch eine Erzeugung optimaler Risse keine ausreichende kiinstliche
Produktivitit fir eine Férderung von Fluiden bei hohen Raten erreicht werden. Formationen mit
entsprechenden Eigenschaften scheiden somit von vornherein als Nutzhorizonte aus.

Unter Berufung auf die Angaben in Tab. 08 folgt aus den ermittelten FOI eine Spannbreite resul-
tierender Pl,, .. von etwa 0,4 bis 16 m*>/h MPa. Hierbei ist zu beriicksichtigen, dass die Risspa-
rameter, insbesondere die mittlere Risspermeabilitit, in dem Szenario relativ moderat gewahlt
wurde. Dies entspricht einem konservativen Ansatz, der sich fir die Abschitzung der unteren
Grenze des erreichbaren Produktivititsniveau eignet. Bei einer gesteigerten Risspermeabilitit
(Abb. 23) lassen sich auch noch in héher permeablen Formationen FOI von gréer 2 erzielen
(P, bis ca. 30 m*>/h MPa). Die Steigerungskapazitit befindet sich jedoch selbst bei diesem
optimistischen Szenario stets in der gleichen Grof3enordnung wie die Ergebnisse aus Abb. 22.

Ein Steigerung des P, iber das ermittelte Niveau in Reservoiren, die Permeabilititen zwi-
schen einigen zehn bis einigen hundert Millidarcy aufweisen, ist bei gleichen Rissparametern nur
durch eine hohere Transmissibilitit (&£-4) des Reservoirs als Folge der Stimulationsmal3nahme
moglich. Dies erfolgt durch den Anschluss zusitzlicher produktiver Reservoirbereiche im unmit-
telbaren Umfeld des Nutzhorizontes (vertikal und/oder lateral), die nicht im initialen PI enthalten
sind /Kohler 2001a/.
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Abb. 24: Einfluss der Parametervariation auf den FOI eines Risses mit einer Halblinge von 40 m, nnterteilt in
20 Segmente, einem Radius des Einzugsgebietes von 1000 m, einem Sondenradins von 0,1 m in einem ungeschd-
digten Reservoir; hobe Rissweite (5 mm)
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Abb. 25: Einfluss der Parametervariation auf den FOI eines Risses mit einer Halblinge von 40 m, unterteilt
in 20 Segmente, einem Radins des Einzugsgebietes von 1000 m, einem Sondenradius von 0,1 m in einem unge-
schadigten Reservoir; geringe Rissweite (1 mm). Parameterbeschreibung fiir Abb. 24 und 25: w reprisentiert die
Rissweite, die in drei Szenarien um 1, 5 und 10 Prozent je Intervall gesenkt wird. Die maximale Rissweite be-
tréigt in Abb. 24 5mm und in Abb. 25 1mm am Bobriloch. Der Parameter k in diesen Darstellungen repréisen-
tiert die Risspermeabilitat, die um die gleichen Prozentwerte vom Bobrloch ur Rissspitze gesteigert wird. Es wird
Jeweils ein moderater Anfangswert von 200 D fiir die Risspermeabilitiat angesetzt.

4.4 Einfllisse auf den Stimulationserfolg

Im Folgenden werden Ursachen fiir Stimulationsmisserfolge bei der Anwendung von HPF be-
schrieben, die sowohl aus dem operativen, reservoirtechnischen als auch dem analytischen Be-
reich stammen. Fur den praktischen Anwendungsfall gilt es diese im Sinne der Privention zu
berticksichtigen. Es werden zudem Malinahmen erldutert, die zu einer Erhohung des Stimulati-
onserfolges beitragen kénnen.

441 Konvektion im Riss

Konvektion im Riss entsteht durch ein falsches Verhiltnis zwischen eingesetzter Fluid- zu
Stitzmittelmenge. Eine groBes Fluidvolumen, welches wihrend Pad-, Haupt- und Displace-
mentstufe in die Formation injiziert wird, erzeugt ein weitaus grof3eres Rissvolumina als mit den
nachgepumpten Stitzmitteln effizient ausgefiillt werden kann. Die Folge ist das Auftreten von
Konvektionserscheinungen im Riss /Cleaty et al. 1992/, die ein schlagartiges Absinken der Stiitz-
mittel auf die Fracsohle bewirken und damit eine ,,homogene® Stitzmittelverteilung tiber die
gesamte Risshohe verhindern. Die vertikale Rissausbreitung hat dabei unter Umstinden bereits
die Nettomachtigkeit des Nutzhorizontes uberschritten, wodurch ein Abstiitzen des Risses in
unproduktiveren Zonen erfolgt /Aud et al. 1999/. Ein Absinken bzw. eine Ansammlung der
Proppants im Liegenden des Risses kann durch Anwendung so genannter ,,Settlefracs® umgan-
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gen werden. Hierflir wird ein bestimmtes Gelvolumen (crosslinked oder linear) mit einer kleine-
ren Menge Stttzmittel als erste Stufe (Carrier-Stufe) verpumpt. Ein Riss wird mit der bewussten
Absicht erzeugt, den Stutzmitteln eine Moglichkeit zu geben, sich an der Risssohle anzusammeln.
Die so, durch eine Proppantbank, geschaffene Konduktivititsbarriere forciert die Rissausbildung
wihrend der Hauptphase in das Hangende und in die Linge /Berghofer 1998/.

Der Grund fir den Einsatz solch groB3er Fluidmengen ist in den Rissausbreitungstheorien zu fin-
den.

Auf der Grundlage linear-elastischer Rissmodelle galt die Annahme, dass sehr lange Risse inner-
halb eines definierten, begrenzten Nutzhorizontes erzeugt werden koénnen. Dies wurde mit Inter-
ferenzmessungen (Fluid-Geltracing) in verschiedenen Reservoirtypen belegt. Dabei auller Acht
gelassen wurde jedoch, dass eventuell kein neuer, hydraulisch erzeugter Riss zu einem solchen
Geltransport Uber weite Strecken im Reservoir gefithrt hat, sondern der Transport tber bereits
vorhandene, natiirliche Kluftsysteme verlief. Der Nachweis entsprechender Kliifte (zementiert)
erfolgte durch eine stichprobenartige Kernentnahme aus besagtem Reservoir. Die Kluft im ge-
wonnenen Kern galt als ausreichender Beweis dafr, dass das gesamte Reservoir gekliftet sein
muss — ein derartiger ,,Gliickstreffer bei nur gering geklifteten Reservoiren ist statistisch dul3erst
unwahrscheinlich /Cleary 2002/. Die in situ Kernbeprobung gefracter Reservoirzonen zur Un-
tersuchung der erzeugten Rissstrukturen und —dimensionen und Bestitigung der Modellannah-
men ist in Warpinski et al. (1991) und Fast et al. (1992) beschrieben.

4.4.2 Tortuositat

Die Konsequenz aus den vorangegangenen Argumenten ist die Reduzierung der eingesetzten
Fluidvolumina und damit die Erhéhung der Stutzmittelkonzentration. Die Folge von sehr hohen
Konzentrationen ist ein extremer Druckanstieg und schlieBlich ein Screen-Out, falls nicht fur
eine Verringerung der Tortuositit gesorgt wird.

Der Begriff der Tortuositit beschreibt den komplexen, verengten Pfad, welchen das Fluid vom
Bohrloch in den Hauptsektor des Risses zuriicklegen muss. Die Komplexitit entsteht durch ei-
nen kurvenreichen Verlauf, Verzweigungen und multiple Risse mit verringerten spezifischen
Rissweiten /Fieldpro 2002/. Tortuositit ist — in Bezug auf vorzeitige Screen-Out-Ereignisse - ein
oft zitiertes Problem /GRI 1995; Cleaty et al. 1995/, vor allem in der Umgebung von Perforatio-
nen und nicht ausschlieBlich bei hohen Stiitzmittelkonzentrationen.

Versuche und Erfahrungen haben gezeigt, dass im bohrlochnahen Bereich Mikrorisse vorhanden
sind. Diese kénnen bohrtechnisch und perforationsinduziert sein. Die Mikrorisse treten radial
verteilt um das Bohtloch bzw. die Perforationen auf, d.h. sie haben nicht alle dieselbe Austich-
tung. Wird ein solches Intervall mit einer Vielzahl bereits vorhandener, wenn auch kleiner Risse
hydraulisch stimuliert, reagieren simtliche Risse auf diese Beanspruchung, indem sie sich weiten
und ausdehnen. Dabei kommt es wegen der groen Anzahl der Risse (hohe Risskonzentration)
zu einer gegenseitigen Beeinflussung (Interferenz) der Risse /GRI 1995b/. Dies ist der wichtigste
Grund fir den Druckanstieg im Bohtloch. Ziel muss es daher sein, die Anzahl der ,,Minirisse® zu
verringern und die Behandlung moglichst auf einen ,,Hauptriss® zu konzentrieren. Dies wird in
der Regel erreicht, indem so genannte proppant slugs vor Beginn der eigentlichen Fracbehand-
lung verpumpt werden. Proppant slugs sind Injektionen von im Vergleich zur Hauptbehandlung
geringen Mengen an Stutzmitteln in die potenziellen ,,Multifraczonen®. Sie dienen sowohl der
Verstopfung (plugging) der meisten Minirisse /Emanuele et al. 1998/ als auch gleichzeitig der
Erweiterung der Perforationen und - im Idealfall - eines dominanten Hauptrisses (,,Sandstrahlef-
fekt™). Nach dem Verpumpen der slugs muss den gefillten Minirissen eine ausreichend lange
Zeit gewihrt werden, um sich tber dem eingepumpten Stiitzmittel zu schlieBen, sonst zeigen die
slugs keine Wirkung.

Sind die proppant slugs optimal platziert und damit die Tortuositit ausreichend gesenkt, kénnen
Fracbehandlungen mit ,,beliebig hohen Stiitzmittelkonzentrationen gefahren werden /Cleaty et
al. 1995/. Das Resultat ist: Verwendung geringerer Fluidmengen, Verringerung der Konvektio-
nen, geringere Kosten und ein grélerer Frac- bzw. Stimulationserfolg.
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443 Fluidart und Fluidrheolgie

Die Verwendung hochviskoser Crosslinked Fluids ist fir die optimale Platzierung der Stiitzmittel
im Riss notwendig. Generell geht man so vor, dass der Crosslinking-Effekt (Viskosititserhéhung)
bei Eintritt des Fluids in das Reservoir initiiert (Risserzeugung) und tber die gesamte Rissausbrei-
tungs- und Stitzmitteltransportphase aufrechterhalten wird. Die Viskositit der Fluide und damit
die Transportkapazitit wird zum Ende der Behandlung durch die Wirkung eines mitverpumpten
Breakers abgebaut. Folglich werden die Stiitzmittel unabhingig vom eigentlichen Stimulationsziel
tber das gesamte Rissvolumen verteilt.

Handelt es sich bei dem Stimulationsziel hauptsichlich um die Uberwindung eines massiv ge-
schidigten bohrlochnahen Bereiches (hydraulische Blockierung), kann bereits eine sehr kurze
Crosslinked-Phase zu einem Erfolg fiihren. Die Wirkung des Crosslinkers setzt ebenfalls bei Ein-
tritt des Fluids in die Formation ein. Das Fluid wird jedoch sofort wieder gebrochen. Dies redu-
ziert automatisch seine Tragfihigkeit gegentiber dem mitgefithrten Stiitzmittel und es kommt zu
einer hohen Konzentration der Stitzmittel im bohrlochnahen Bereich (Skinbereich, d.h. einige
Meter). Ist eine Skintiberwindung (Anschluss der ungestérten Reservoirbereiche) das Hauptziel
der Behandlung, ist dieser Bereich von vornehmlichem Interesse fiir die Platzierung der Sttitzmit-
tel. Diese Platzierung wird damit zugleich tber die gesamte Risshéhe gewihrleistet und Konvek-
tion in der bohrlochfernen Zone vermieden.

444 Rissinitiierung und Risswachstum

Es ist nicht bekannt und auch nicht bestimmbar, wo genau der Riss initiiert wird und wohin ge-
nau er wachst bzw. sich ausbreitet (Spannungsverteilung und Finflussparameter in der Regel
weitgehend unbekannt). Es wurde in der Praxis oft beobachtet, dass der (die) Riss(e) nicht vor-
rangig den hochpermeablen Zonen und auch nicht grundsitzlich den druckschwachen Zonen
folgt. Vielmehr erfolgte eine bevorzugte Ausbreitung in den geringpermeablen Formationsinter-
vallen, die im Liegenden und Hangenden des eigentlichen Nutzhorizontes zu finden waren, was
auf ein verdndertes Leakoff-Verhalten zurtckzufthren ist. Fir die Fortleitung des Risses in
hochpermeablen Zonen ist ein geringer Leakoff notwendig, der real nicht existiert. Cleary (1991)
tihrt hierfir die Begriindung an, dass selbst hochviskose Gele hier keine Unterschiede machen,
da die Rissfortleitung rissspitzengesteuert ist, und in die Rissspitze auf Grund der geometrischen
Eigenschaften nur Fluide eindringen, die Wasser gleich oder sehr dhnlich sind. Wasser besitzt
hingegen nicht die Leakoff hemmenden Eigenschaften (Filterkuchenbildung) herkémmlicher
Gele.

Mit der Verringerung der Permeabilitit der Formationen nimmt der Einfluss der Fluidrheologie
auf die entstehende Rissgeometrie zunehmend ab. In moderat- bis hoch-permeablen Formatio-
nen ist das anders, da der Leakoff an den Rissrindern (fluid feeding zones) zunimmt. Die Flu-
idrheologie hat jedoch generell einen entscheidenden Einfluss auf den Stitzmitteltransport. Ohne
ausreichende Transporteigenschaften des Fluids bilden sich Stiitzmittelbarrieren (proppant
banks) durch kontinuierliches und vorzeitiges Ausfallen von Stiitzmittelanteilen aus dem Ge-
misch. Dies kann unter Umstidnden zu einem vollstindigen Screen-Out und dem Behandlungs-
abbruch fithren.

445 Nicht linear-elastisches Materialverhalten

Die ersten Fracmodelle waren ,,L.abormodelle, d.h. sie wurden in Fractests an Gesteinsproben
(meist homogen) unter Verwendung unterschiedlicher Fluide (auch Silicagel) im Labor kalibriert.
Das ermittelte Druckverhalten stimmte fast perfekt mit den Modellberechnungen iiberein. Die
Modelle wurden verbreitet und fanden ihre Anwendung in der Industrie.

Die anschlieBend durchgefiihrten wissenschaftlichen Feldexperimente zeigten dann groBle Ab-
weichungen der modellierten Rissdriicke zu den im Bohrloch wirklich gemessenen. Die Schluss-
folgerung war, dass die Labormodelle einen entscheidenden Fehler beinhalteten, nimlich die An-
nahme linear-elastischen Materialverhaltens. Die Praxis zeigt hingegen, dass sich das Gestein
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nicht linear verhilt und Dilatanzeffekte vornehmlich in der Rissspitzenregion entscheidenden
Einfluss auf die Rissfortleitung und damit auf die Nettorissdriicke austiben /GRI 1995¢/. Die
realen Driicke unter Berticksichtigung dieser Effekte sind deutlich héher als die von den linear-
elastischen Modellen angenommenen. Der oft tberschitzte Einfluss der Fluidrheologie auf die
Rissausbreitung ist ebenfalls ein Grund fur die Abweichungen. Die Modelle mussten umgebaut
und angepasst werden.

Die hoheren Nettorissdriicke verursachen ein zunehmendes Risshéhen- und Rissweitenwachs-
tum auf Kosten der Risslinge und des Containments. Folglich kénnen vorher als ,,ausreichend*
angenommene Spannungsbarrieren (geringmichtige Tonsteinlagen) den Riss nicht mehr voll-
stindig, wenn uberhaupt, aufhalten oder auch nur eindimmen. Diese Annahme liegt hingegen
den meisten kommerziellen und nicht-kommerziellen Modellen zugrunde.

4.4.6 Lagerstattencharakterisierung und Fracdesign
Die Produktivitit einer Lagerstitte kann durch den True PI (TPI) ausgedriickt werden.

Pl =91 = kh mit G = [m(@/ ) + s} (Glg. 23a)
Ap (T, ry
,u[ln( % j + s}

G entspricht dem Geometrischen Faktor, dieser sollte idealerweise den Wert 1 annehmen. Dabei
strebt sowohl der Quotient im logarithmischen Term als auch der Skinfaktor gegen Null.

Der Skin der meisten Lagerstitten (Sonden) ist in der Regel sehr hoch (20-100). Die bohrlochna-
he geschadigte Zone hat eine Ausdehnung von meist nicht mehr als einem Meter. Diese Gro-
Benordnung entspricht dem Wirkungsradius der Tortuositit. Durch einen guten Frac wird zu-
mindest der Skin und damit die Tortuosititszone tiberwunden. Doch ist noch ein Stimulations-
faktor durch den ersten Term im Geometrischen Faktor offen. Ein geringer Produktivititsindex
wird normalerweise auf niedrige Permeabilititen zuriickgeftihrt. Sind diese jedoch héher als an-
genommen, wird unter Umstinden eine missgliickte Skinreduzierung tbersehen. Die eigentliche
ungestorte Lagerstitte ist nicht optimal an die Bohrung angebunden und wird daher in ihrem
Potenzial unterschatzt.

Im schlechtesten Fall wird bei ausbleibender Produktivititserh6hung ein Lokationswechsel vor-
genommen oder aber eine forcierte Produktion der Lagerstitte unter hoheren Depressionen im
Triger realisiert. Durch letztere Mal3nahme kommt es langfristig eher zu einer Verschlechterung
der Zuflussbedingungen. Ein trotz alledem vorhandener, jedoch unzureichend ausgelegter bzw.
abgestiitzter Riss neigt dazu, sich bei erhéhter Druckabsenkung weiter oder gar ,,vollstindig™ zu
schlieBen /Sato et al. 1998/. Diese Konvergenz geht mit der Konduktivititsabnahme einher.

Die Produktion sollte daher generell unter geringstmoglicher Depression im Triger erfolgen, um
dhnliche Effekte zu minimieren und zudem den Foérderaufwand, insbesondere bei nicht-
artesischen, fluiddominierten Geothermiesonden, auf einem niedrigen Niveau zu halten.

Die erhohte Depression fiithrt zusitzlich zu hoheren Fluidstromungsgeschwindigkeiten im Riss
bzw. in den zur Verfiigung stehenden FlieBkanilen. Dies fiihrt wegen der so genannten Non-
Darcy-Flow Effects zu Druckverlusten. Diese nehmen Einfluss auf die effektiv wirksame Linge
und Konduktivitit der erzeugten Risse /Barree 2002/.

Turbulente Stromungsbedingungen im Riss konnen auch zur Rickférderung von Stitzmittelma-
terial aus dem Riss fithren /Gidley et al. 1989/. Die Stiitzmittelpackung im Riss besitzt eine
druckabhingige Stabilitit. Sie ist, konkreter betrachtet, bei einer gegebenen Rissweite eine Funk-
tion des effektiven externen Druckes normal zu den Rissflichen (o)), des Fluiddruckes im Riss
sowie der gegenseitigen Verzahnung der Stiitzmittelkdrner untereinander und mit der Bohrloch-
wand. Zugleich ist die Stabilitit auch entscheidend abhingig sowohl von der Festigkeit der
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Stitzmittelkorner als auch der der Formation. Grof3e Rissweiten bergen die erhohte Gefahr des
Stiitzmittelaustrags bei steigendem Fluiddruck im Riss.

Zur Vermeidung dieser Gefahren werden hiufig beschichtete Stiitzmittel (coated proppants), fir
eine bessere Haftung der Korner untereinander, oder zusitzlich Stoffe wie Glasfasermaterialien,
fur eine Vernetzung der Packung, verwendet /Rodriguez 2001/.

Diese MaBinahmen sind allerdings weniger erforderlich, sorgt man im Vorfeld fir eine von
Grund auf optimierte, an die in situ Bedingungen angepasste Auslegung der Behandlung, d.h. fir:

1. optimierte Rissdimensionen (ideal ist ein mit Stitzmitteln gefiillter / gepackter Riss mit
einer Risshalblinge von 30 m),

2. geeignete Stitzmitteleigenschaften und optimale Platzierung (gute Anbindung des Reser-
voirs des eigentlichen Nutzhorizontes),

3. moderate und kontrollierte Fahrweise des Speichers wihrend der Forderung (ge-
ringstmogliche Druckabsenkung).

Die Risshalblinge impliziert automatisch ein spezifisches Rissvolumen und dieses wiederum eine
resultierende Rissweite. Der Anstieg der Risshalblinge verhilt sich dabei asymptotisch zum An-
stieg des Rissvolumens. Dies gilt mit Ausnahme von TSO-Desings bei denen maximale Risskon-
duktivititen angestrebt werden.

Sind diese Basiskriterien von vornherein nicht zu erfillen, missen die Erfolgsaussichten einer
Stimulation grundsatzlich eingeschrinkt werden

Nach den theoretischen Ausfithrung zur Abschitzung der Produktivitit hydraulisch stimulierter
Reservoire und der Erliduterung der Grinde fir Stimulationsmisserfolge aus praktischer Sicht,
erfolgt nun im Anschluss die Auswertung von durchgefiihrten Feldexperimenten, bei denen eine
entsprechendes Stimulationsmaf3nahme in einem tiefliegenden gering-permeablen Fluidreservoir
durchgefiihrt wurde. Hierfur gilt es zunichst die relevanten Einflussparameter der Rissentstehung
und -ausbreitung zu identifizieren und zu definieren.
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5 Auswertung von Fracoperationen

Im Folgenden werden die Parameter und die Theorie erliutert, auf denen die Auswertung der
Fracoperationen basiert.

51 Messbare Parameter

Der Bohrlochsohlendruck ist der wihrend der Behandlung gemessene in situ Druck p,,. Er ist
definiert als /Wright et al. 1993/:

Por, = Pun, T Piya, — Py, (Glg. 24)

Ist p,, bekannt, konnen die Ubrigen Parameter aus Gleichung 25 ermittelt werden /Wright et al.
1993/:

pbh[ = P Ne + P. + ppe;fffi + pNWBi (Glg 25)

Die Gesamtdruckverluste p; sind die Summe der einzelnen Verluste im Strang, an den Perforatio-
nen und im bohrlochnahen Bereich (Tortuositit). Sie sind eine Funktion der FlieBrate, mit einem
jeweilig unterschiedlichen Proportionalititsverhiltnis. Uberschligig betrachtet variiert Dy L
dem Quadrat und py; mit der Quadratwurzel der FlieBrate /Fieldpro 2002/.

P, = f(g,)= Py + Ppers, T Prws, (Glg. 20)

Bei der Anwendung von OH-Fracbehandlungen sind keine Perforationen vorhanden, wodurch
der Term p,, . in Glg. 26 wegfallt.

Steht keine in situ Druckaufzeichnung zur Verfiigung, muss p,, iber den Bohrlochkopfdruck (p,,)
und die Hydrostatik im Bohrloch berechnet werden. Hierzu ist eine Abschitzung von p,,und p,
notwendig. Diese wird in der Regel mit Hilfe der Ergebnisse des Datafracs durchgefihrt, falls bei
diesem eine in situ Druckaufzeichnung erfolgte. Da es sich hier um eine Gleichung mit zwei Un-
bekannten handelt, ist der berechnete p,, unter Umstinden sehr ungenau.

5.2 Genereller Ablauf einer Fracbehandlung

Wiahrend der Behandlung herrscht der héchste Druck grundsitzlich an der Bohrlochwandung,.
Nach der Uberwindung des Aufbrechdruckes wichst der Riss auf dem Rissfortleitungsdruckni-
veau in die Ebene und gewinnt zusitzlich an Weite. Dieser Prozess lauft ab, solange das Druck-
niveau an der Rissspitze dem des Rissfortleitungsdruckes entspricht. Bei zunehmender Risslinge
und sich ausdehnendem Rissvolumen steigen die Reibungsdruckverluste; das Risslingenwachs-
tum kommt beim Unterschreiten des Fortleitungsdruckes zum Erliegen und geht in ein Risswei-
tenwachstum (normal zur kleinsten horizontalen Hauptspannung) tber. Das Rissvolumen nimmt
nur noch wenig zu. Das zu Beginn einer Behandlung verpumpte Padvolumen dient der Erzeu-
gung eines ausreichenden Rissvolumens zur Aufnahme von im direkten Anschluss stufenweise
eingebrachten Stiitzmittelmengen. Ist nach der Padphase das Volumen zu gering bzw. der Riss zu
schmal, besteht das erhchte Risiko eines Screen-Out durch die Erreichung einer kritischen
Stiitzmittelkonzentration und damit eines sofortigen Abbruchs der Behandlung.

Ansonsten werden je nach Auslegung der Behandlung und Anlagenkapazitit in den anschliefen-
den Phasen (bei stetiger Rissausbreitung) Stitzmittel in den Riss transportiert. Der Riss wird stu-
fenweise mit Stiitzmitteln von der Rissspitze bis zum Bohrloch mit dem Ziel einer spezifischen
Endkonzentration und Rissweite beladen. Fur den Transport werden Fluide benétigt, die unter
den gegebenen Reservoirbedingungen (Leakoff-Verhalten) die entsprechenden Transporteigen-
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schaften aufweisen, sowie Behandlungsdriicke, die fiir eine adidquate Stromungsgeschwindigkeit
im System und fiir das richtige Druckniveau im Riss sorgen.

Mit zunehmender Stiitzmittelkonzentration steigen die Reibungsdruckverluste bis zu einem Ni-
veau, bei dem der Transport und die Rissausdehnung zum Erliegen kommen. Die Stitzmittel-
konzentration steigt weiter an und fiithrt bei Erreichen eines kritischen Niveaus zu einer Ausfil-
lung. Dieser Vorgang, der Screen-Out, lduft in der Regel sehr schnell ab. Die Folge ist eine Blo-
ckierung des Risses oder von Teilen desselben. Dies fuhrt zu einem schlagartigen Druckanstieg
im Bohrloch, welcher beim Uberschreiten der Anlagenkapazititen zu einer automatischen Ab-
schaltung der Injektionsaggregate (meist Hochdruck-Kolbenpumpen) fithrt. Befinden sich zu
diesem Zeitpunkt noch stiitzmittelbeladene Gelstufen im Bohtloch, kommt es durch den Druck-
abfall hier ebenfalls zu einer Stutzmittelausfillung, die zu schweren Havarien mit den entspre-
chenden Konsequenzen fithren kann.

Ein Screen-Out kann auch durch einen plétzlich auftretenden, zu hohen Flussigkeitsverlust bzw.
mangelnde Transporteigenschaften der Fluide hervorgerufen werden. Die Statzmittel sind nicht
mehr alleine in der Lage, den Riss offen zu halten.

Der genaue Zeitpunkt eines Screen-Out ist bei bekannten dynamischen Rissdimensionen (Reser-
voirverhalten) bestimmbar bzw. modellierbar. Einen Sonderfall stellt eine Tip-Screen-Out (TSO)-
Operation dar, welche auf die moglichst effektive und maximale Packung des Risses mit Stiitz-
mitteln ausgelegt ist und gleichzeitig als alternative Methode zur Begrenzung des Risshohen-
wachstums dient /Engels et al. 2001/. Das Prinzip beruht auf der kontrollierten Auslésung eines
Screen-Out-Ereignisses, das an der Rissspitze beginnt und sich unter kontinuierlicher Auffillung
des Risses mit Stiitzmitteln bis zum Bohrloch fortsetzt. Das Ziel ist die Erzeugung extrem weiter,

in der Regel kurzer, sehr gut gepackter Risse mit entsprechend hoher Konduktivitat (£:).

Im Normalfall (so auch am Pilotstandort Grol3 Schonebeck) sind die dynamischen in situ Ver-
hiltnisse auf Grund unbekannter Lagerstittenbedingungen (z.B. in Hinblick auf exaktes Leakoft-
verhalten, Spannungszustand, vertikale und laterale Heterogenitit), vielfiltiger Einflisse (z.B. in
situ Gelverhalten) und Imponderabilien (z.B. Pumpenausfall) nicht ausreichend bekannt, was eine
angepasste, moderate Auslegung der Behandlung nahe legt.

5.3 Parameter der Rissinitiierung und Rissausbreitung

Ein hydraulischer Zugriss entsteht in einem glatten Bohrloch, wenn die effektive tangentiale
Spannung an einer beliebigen Stelle auf der Bohrlochwandung die Zugfestigkeit der Formation
o, uberschreitet. Der dafiir erforderliche hydraulische Druck wird als Aufbrechdruck p,, be-
zeichnet. Wird ein elastisches Materialverhalten bis zum Zerbrechens des Gesteins angenommen
existiert eine generelle Beschreibung der Zugtissentstehung /Weijers et al. 1994/:

Py =60, 6,0, —&p, — 6,0 (Glg. 27)

Die Koeffizienten &, bis &, sind abhingig von der initialen Risslinge und nihern sich bei einer
initialen Risslinge von Null den Werten 3, -1, 1 und 1 an /Weijers et al. 1994/.

Bei einer Fracbehandlung entstehen ein oder mehrere hydraulisch erzeugte Zugrisse im Gestein
(Frac), die sich mit dem Fortschreiten der Behandlung weiter in Richtung der maximalen hori-
zontalen Hauptspannung in der Umgebung der Bohrung ausbreiten.

Dies geschieht auf dem Niveau des Rissfortleitungsdruckes p,, /Economides et al. 1998/:

pfort = Gh + AIjNet + Apf + Aptip (Glg 28)
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wobei Apy,, dem effektiven Nettorissdruck, 4p, dem Reibungsdruckverlusten im Riss und 4p,,
dem Druckabfall an der Rissspitze entspricht.

Der ISIP (Instantaneous-Shut-In-Pressure) ist der Druck, der zum Zeitpunkt des abrupten Ein-
schlusses des Bohrlochs, also beim Herunterfahren der Pumpen, am Druckaufnehmer (Boht-
lochkopf [ISIP] oder in situ [BISIP]) ansteht. Fir dessen eindeutige Ermittlung mussen dynami-
schen Effekte (oszillierender Druckverlauf) mitberticksichtigt werden /Wright et al. 1993/.

*Pwh schematischer Druckverlauf korrespondierende
einer Fracbehandlung (o. Stiitzmittel) dynamische Rissgeometrie
P
/\ Ap 4= Py
/ <1> ISIP = pc+ pNet (pNet max)

pfort

Ap2= pNet max

|

v

(2)
03) 7

Abb. 26: Parameterdefinition fiir die Druckkurvenanalyse einer Fracbehandlung

Die Identifizierung des wirklichen ISIP ist deshalb fiir die Auswertung der gesamten Behandlung
wichtig, da zu diesem Zeitpunkt die Reibungsdruckverluste in den technischen Einbauten, in der
Formation und dem Riss, wegfallen. Bei exakter Ermittlung des ISIP kann neben den wihrend
der Behandlung wirksamen Reibungsdruckverlusten das Niveau des Rissfortleitungsdruckes eru-
iert werden. Die Magnitude des schlagartigen Druckabfalls ist dabei proportional zu den Druck-
verlusten, die wihrend der Behandlung herrschten. Unmittelbar nach dem ISIP setzt die Druck-
abfallphase ein, die durch das AbflieBen des im Bohrloch und im Riss befindlichen Fluids in die
Matrix bestimmt wird. Das Abflussverhalten (Leakoff) richtet sich nach den Matrix- und Rissei-
genschaften gegeniiber dem verpumpten Fluid.

Der Druck im Riss zum Zeitpunkt des ISIP entspricht gemal3 Glg. 28 p,, :

ISIP=p, +Apyy =P jon (Glg. 29)

Die kontinuierliche Abnahme des Druckes in der Bohrung nach dem Shut-In Ereignis bedingt
eine Druckreduzierung im Riss. Die Geschwindigkeit der Druckabnahme wird iiber die Span-
nungsverhiltnisse im Gebirge und das Leakoff-Verhalten der Formation bestimmt. Nach einer
Zeit A¢, die als Risseinschlusszeit bezeichnet wird, schlief3t sich der Riss und nimmt je nach Ge-
birgstyp und Behandlungsart (mit oder ohne Stiitzmittel) eine finale Rissweite an. Die resultie-
rende Rissweite ist zudem abhingig vom verbleibenden effektiven Druck im Riss, der entschei-
dend vom Porendruck des Reservoirs und von der minimalen horizontalen Hauptspannung (o)
beeinflusst ist. Der Bohrlochsohlendruck zum Zeitpunkt des Risseinschlusses entspricht dem
RissschlieBdruck p, plus einem leicht iberhéhten Porendruck, der durch die Behandlung noch an
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den Rissflichen ansteht. Der Parameter p, steht damit fir den Fluiddruck bei dem sich der Riss
ohne Stitzmittel schlief3t. Er wirkt entgegen o, normal zur Rissfliche. P, ist ein globaler Wert und

damit nicht exakt gleich o, welche einen lokalen Wert darstellt. Im Falle von p, handelt es sich
zudem um einen Mittelwert der die rdumlich verteilten Heterogenititen der Formation mit bein-
haltet. Die Gebirgsspannung variiert hingegen von Schicht zu Schicht und bildet dadurch ein
Profil aus. Folglich unterscheiden sich auch die Bestimmungsmethoden der Parameter. Die lokale
Gebirgsspannung wird tber die Erzeugung von Mikrorissen (,,microfracturing™) in einzelnen
Formationsabschnitten bei kleinen Volumen und Raten im Vergleich zur Prozedur der Bestim-
mung des globalen RissschlieBdruckes bestimmt. Diese erfordert die Erzeugung eines Risses tber
das gesamte zu behandelnde, unter Umstinden mehrere Formationen umfassende Intervall. Die
Bestimmung von p, etfolgt konventionell uber Step-Rate-, Pump-In-/Flowback- und Tests wih-
rend der Druckabfallphase sowie deren Analyse. Dieser Unterschied hat auch Auswirkungen auf
die Bestimmung von p,,. Im Falle der Spannungsermittlung durch microfracturing ist p,,, zum
Zeitpunkt des Shut-In auf Grund der erzeugten sehr kleinen Risse ebenfalls sehr klein. Der
BISIP wird daher oft p, gleichgesetzt. Bei der Erzeugung grof3er Risse im Rahmen der p, Bestim-
mung ist py,, zum Zeitpunkt des Shut-In unter Umstinden sehr grof3, weswegen BISIP nicht p,
entspricht /Economides et al. 1989/.

Weiterhin gelten entsprechend Abb. 26 die Beziehungen:

P < Pin <P 5 PuZp.

Die Werte konnen unter Umstinden sehr nahe beieinander liegen, insbesondere dann wenn in
erster Linie bereits vorhandene Risse erweitert werden (siche Kapitel 5.4).

Die minimale horizontale Hauptspannung ist neben dem Nettorissdruck p,, die wichtigste natiir-
liche (gebirgsmechanische) Einflussgrof3e in Bezug auf die Rissentstehung und Rissausbreitung.
Die Qualitit der Fracmodellierung ist direkt abhingig von der Genauigkeit der Bestimmung von
. (siche Kap 4.5) /Branagan et al. 1994/.

54 Parameterbeeinflussung

Abb. 26 stellt einen idealen Druckverlauf wihrend einer Fracbehandlung dar. Der reale Druck-
verlauf kann jedoch deutlich vom Idealbild abweichen. Einfluss auf die Magnitudenunterschiede
zwischen Aufbrech- und SchlieBdruck bzw. Fortleitungsdruck besitzen vor allem die in Glg. 27
enthaltenen Parameter. Wird Glg. 27 wie folgt umgestellt

Ppy =30, ==0r =0y =P, (Glg. 30)

Folglich nimmt der Magnitudenunterschied zwischen p,, und 6, mit Zunahme von oy, p, und o}
und konstantem o, ebenfalls zu bzw. reduziert sich bei umgekehrten Verhiltnissen.

Die Parameter sind dabei voneinander unabhingig.

Liegen o, und oy, sehr dicht zusammen, gilt naherungsweise die Beziehung:

Pr =20 ==07 = p, (Glg. 31)

mit 0, = oy, = O

Bei konstantem o7 und p, verhilt sich der Magnitudenunterschied umgekehrt proportional zu o
Besteht eine grofie Diskrepanz zwischen den horizontalen Hauptnormalspannungen, gilt der glei-

che qualitative Zusammenhang in Bezug auf den Magnitudenunterschied wie fir identische
Hauptnormalspannungen.
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Die Zusammenhinge gelten unter Vorbehalt auf Grund deren Ableitung aus der elastischen Be-
ziehung (Glg. 30). Neben den erwihnten Finflussfaktoren sind noch weitere zu nennen.
So nimmt der Magnitudenunterschieds ab bei einer Zunahme der:

1. Permeabilitit bzw. Leakoff der Formation,

2. Druckaufbaugeschwindigkeit bzw. Fahrweise der Behandlung (hohe Ge-
schwindigkeit verursacht tendenziell sprodes Materialverhalten, geringe Ge-
schwindigkeiten verursachen tendenziell weiches Materialverhalten),

bzw. einer Abnahme der:

3. Stabilitit, Sprodheit des Gesteins (mechanischer Zustand der Formation bzw.
des Gebirges).

Eine Zunahme des Magnitudenunterschieds erfolgt bei
der Zunahme des:

4. technischen Levels der Komplettierung bzw. Einengung der FlieBwege
(OH-Komplettierung — barefoot — bis zu einem verrohrten und zementierten
Bohrtloch mit Perforationen)

5. Gasanteil (Fluidzusammensetzung) und der Fluidkompressibilitit des Forma-
tionsfluids

Der Unterschied zwischen p;,, und p, ist vom py,, -Niveau abhingig, welches unter anderem mit
wachsender Permeabilitit der Formation zunimmt.

5.5 Nettorissdruck- und Spannungsermittiung

Neben der Druckabfallanalyse, die in Kapitel 5.8.2.3 am praktischen Fallbeispiel beschrieben und
angewendet wird, existieren sowohl indirekte als auch direkte Methoden der Ermittlung von p,.

551 Indirekte Methoden zur Ermittlung des Rissschliefdruckes

Fir tektonisch weitestgehend inaktive Formationen (z.B. in Sedimentbecken) kann p, unter ande-

rem mit 0, und dem Reservoirdruck p, in Beziehung gebracht werden (Glg. 32) /Berghofer et al.
1998/.

v

E'(Uv—a'l?e)Jra'Pe (Glg. 32)

pczo-h:

Der Parameter « steht fiir die Biot’sche Konstante und o, fiir die vertikale Hauptnormalspan-
nung. Die Poissonzahl v der Gesteine kann mit Hilfe von Kernmessungen im Labor ermittelt
werden. Hierfur ist die Gewinnung von ungestorten Kernen aus den relevanten Gesteinsschich-
ten erforderlich. Die Laborergebnisse konnen jedoch oft die in situ Verhiltnisse nicht exakt ge-
nug wiedergeben /Wright et al. 1993; Cleary et al. 1994/.

Die Schlussfolgerung wire, o, (in situ) tber akustische Messverfahren zu bestimmen. Diese die-
nen ebenfalls dazu, die in Glg. 32 relevante dynamische Poissonzahl v des Gesteins in situ zu
ermitteln. Letztere ist anhand von Glg. 32 nur indirekt in Beziehung zur realen in situ Spannung
zu setzen. Die Beziehung ist zudem nur sehr eingeschrinkt giiltig. Neben tektonischen vernach-
lissigt sie reservoirgeometrische, inelastischen (Kriechvorginge) und iiber die Produktion indu-
zierte Verdnderungen des Spannungszustandes der Formation. Deshalb kénnen nur direkte Me-
thoden, tber die Schaffung hydraulischer Risse im Reservoir, zu einer Bestimmung der wirkli-
chen in situ Spannungszustinde fithren.

5.5.2 Direkte Methoden zur Ermittlung des Rissschlief3druckes

Im Zuge von Minifracs im Vorfeld der Hauptbehandlung kann die Magnitude von p, mit Hilfe
von kurzfristigen Fluidinjektionen wihrend der Shut-In-Phasen eingegrenzt, evtl. sogar direkt
ermittelt werden /Wright et al. 1996/.
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Hier wird zwischen zwei Konzepten unterschieden:

1) Flow-Pulse
2) HIT

Flow-Pulse steht fir kleinvolumige, kurzzeitige (druckstoB3artige) Injektionen von Fluiden wih-
rend der Druckabfallphase einer Fracbehandlung. Die verwendeten Fluide sollten dabei rheolo-
gisch denen der Injektionsphase entsprechen. Diese Anforderung bringt neben der besseren Ver-
gleichbarkeit auch eine Vereinfachung in der Durchfiihrung mit sich.

Ziel dabeti ist es, nacheinander mehrere Flow-Pulses auf dem Druckniveau der Hauptbehandlung
zu setzen, aus deren charakteristischen Druckantworten der Zeitpunkt des RissschlieBens (kor-
respondierender Druck) eingegrenzt wird. Das HIT-Konzept beruht auf dem identischen Prinzip
druckstofartiger Fluidinjektionen, jedoch bei wesentlich geringeren Amplituden der Einzeldruck-
impulse und gleichzeitig einer kontinuierlichen Beaufschlagung des Systems. Gemessen wird die
hydraulische Impedanz des Gesamtsystems, anhand welcher sich der Wechsel zwischen offenen
und geschlossenen Rissen ablesen ldsst.

5.6.2.1 Flow-Pulse

Ein Flow-Pulse wihrend eines noch offenen Risses bewirkt ein erneutes Anwachsen der bereits
reduzierten Rissweite. Dieser Rissweitenzuwachs (proportional zum verpressten Flow-Pulse Flu-
idvolumen) ist jedoch relativ gering im Verhaltnis zur noch vorhandenen Rissweite (entsprechend
des wihrend der Hauptbehandlung verpressten Fluidvolumens). Die Druckantwort zeichnet sich
folglich zum einen durch einen kurzen, steilen Anstieg bis auf das Niveau der Rissausbreitung
bzw. —6ffnung aus. Auf diesem Niveau bleibt der Druck wihrend der Injektionsphase. Zum an-
deren fallt das Druckniveau bei Ende des Flow-Pulses rasch ab. Die Druckabfallkurve nach dem
Flow-Pulse nihert sich schnell wieder der vorhergehenden bzw. urspriinglichen Druckabfallkurve
an. Der offene Riss kann den Flow-Pulse gut kompensieren, das geringe Volumen des Flow-
Pulses bewirkt keine grof3e Verinderung im Leakoffverhalten (Druckabfallverhalten).

Erreicht der Flow-Pulse einen geschlossenen Riss, muss dieser durch den Flow-Pulse erneut ge-
offnet werden. Die proportionale Rissweiteninderung durch das injizierte Volumen ist dabei we-
sentlich grofler im Vergleich zu einem offenen Riss. Hinzu kommt, dass der wiedergeoffnete Riss
nur ein sehr kleines Volumen und damit lediglich einen geringen Radius besitzt.

Risse mit kleinen Radien weisen eine hohere Steifigkeit als Risse mit gro3eren Radien auf. Dieser
Zusammenhang wird tiber eine elastische Beziehung beschrieben:

App = lAw—, (Glg. 33)
Yy R

Der Quotient aus Risséffnungs-E-Modul E (~ Y4 des E-Modul des Gesteins) und Rissradius R’
wird dabei als Risssteifigkeit bezeichnet. Der Parameter y ist ein geometrischer Faktor und nimmt
fir radiale Risse einen Wert von 27 an, Apy, steht fir den effektiven Druckanstieg wihrend eines
Flow-Pulses und Aw fiir die induzierte Rissweitenverinderung /Wright et al. 1996/.

Fazit in Bezug auf den resultierenden Druckanstieg Ap;,:
1) Ein Flow-Pulse in einem offenen Riss bewirkt einen geringen Druckanstieg, a) da das in-
jizierte geringe Fluidvolumen tber die vorhandenen Rissflichen bei nur mifBigem Zu-

wachs an Rissweite Aw absorbiert werden kann und b) der offene Riss eine geringere Stei-
figkeit auf Grund des noch relativ grof3en Rissradius R’besitzt.
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2) Ein Flow-Pulse bei geschlossenem Riss bewirkt einen héheren Druckanstieg, a) da das in-

jizierte Fluidvolumen ein relativ grofles Aw erzeugt und b) der neue, sehr kleine Riss eine
relativ hohe Steifigkeit wegen des geringen Rissradius R’ besitzt.

Der Flow-Pulse kann demnach insgesamt wie folgt interpretiert werden:

1) kleines Apyy, schneller Druckabfall anndhernd auf das Druckniveau vor dem Flow-Pulse
(bzw. Druckabfallkurve nach Flow-Pulse nihert sich rasch der Druckabfallkurve vor dem
Flow-Pulse an):

—> offene(t) Riss(e) vor Flow-Pulse;

2) grofies App,, stark abweichendes Druckabfallverhalten nach dem Flow-Pulse:

—> geschlossene(r) Riss(e) vor Flow-Pulse.

Demnach ist es bei unbekanntem SchlieBdruck erfordetlich, mindestens zwei Flow-Pulses zu
setzen, um eine Eingrenzung des RissschlieBdruckes vorzunehmen. Je nach den Eigenschaften
des verpumpten Fluids und der Formation muss dies [namlich die Setzung von zwei Flow-Pulses]
mehr oder weniger schnell nach dem Shut-In der vorangegangenen Hauptbehandlung erfolgen.

Der RissschlieBdruck sollte mit Hilfe der Flow-Pulse-Technik eingegrenzt werden. Eine exakte
Bestimmung ist in der Praxis auf Grund einer unter Umstanden eingeschrinkten Auflésung nicht
moglich. Die Ursachen hierftr sind:

1) Es liegen multiple Risse vor, die nicht zu einem Zeitpunkt, bei einem spezifischen Druck
spontan geschlossen werden.

2) Es treten erhebliche Druckgradienten innerhalb eines weitgehend geschlossenen Risses
wihrend des Flow-Pulses auf.

3) Der Riss schliel3t nicht homogen tiber die gesamte Rissfliche.

Fur die erfolgreiche Durchfithrung werden folgende Parameter/Regime empfohlen:

1) stabile Rate wihrend des Flow-Pulse bei ca. 1,6 m?/min,

2) Flow-Pulse-Pumpzeit < 1 min und in jedem Fall < 10 % der Minifracpumpzeit,

3) mindestens zwei Flow-Pulses wihrend einer Shut-In-Phase, mehrere fir eine bessere
Unterscheidung der Druckantworten,

4) Flow-Pulse-Einzelvolumen: minimal 0,3 — 1,6 m?® maximal 10 % des Minifracvolu-
mens.

5.5.2.2 HIT - Hydraulic Impedance Testing

Es existiert eine weitere Moglichkeit, tiber dynamische Druckimpulse den SchlieBdruck zu
bestimmen /Holzhausen et al. 1985/. Die Technologie wird als HIT bezeichnet und witrd als kos-
teneffiziente Mal3nahme in der KW-Industrie routinemiflig in Wasser-Reinjektionssonden zur
Rissdetektion eingesetzt /Paige et al. 1992/.

Hydraulische Druckimpulse werden von iibertage durch das schnelle Offnen und SchlieBens ei-
nes Ventils (ca. 0,1-0,5 s) tiber die Fluidsaule in das Bohtloch gesendet. Die Druckwellen treffen
auf die Formation, werden von ihr und der Bohrlochsohle reflektiert, am Bohrlochkopf detektiert
und erneut reflektiert. Die freien Schwingungen, die auf diese Weise im Bohrloch erzeugt wer-
den, reagieren sehr sensibel auf das Vorhandensein offener oder geschlossener Risse im Gestein.
Existiert kein Riss oder ist ein vorher erzeugter Riss bereits wieder geschlossen, wird ein negati-
ver Druckimpuls von der Formation ausgesendet, die als steifer Reflektor fungiert. Die negative
Signatur des Druckimpulses bleibt bis zur Detektion tbertage erhalten. Der Druck im Bohtloch
wird zusitzlich sichtbar abfallen, wenn das kleine Fluidvolumen aus dem steifen System ausge-
sendet wird.
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Liegt ein noch geoffneter Riss vor, wird das Drucksignal invertiert, da der ge6ffnete Riss als ein
weicher Reflektor fungiert. Die Gbertigig registrierten Druckspitzen kénnen dabei grofer sein als
der initiale Druck im Bohtloch.

In der Regel werden die Druckimpulse in Abstinden von weniger als 1 bar auf der Druckabfall-
kurve gesetzt. Die Druckimpulse selbst dauern je nach Signal und Druckabfall ca. 10 s. Sinnvoll
ist es, HIT vor und nach den Flow-Pulses oder sogar kontinuierlich wihrend der gesamten
Druckabfallphase einzusetzen. HIT-Daten sollten als Erginzung zu Fow-Pulse-Daten gesehen
werden. Fallbeispiele fiir die praktische Anwendung der Flow-Pulse- und HIT-Technologie sind
in der Literatur bei Wright et al. (1996) zu finden.

5.5.2.3 Schlussfolgerungen zur in situ Spannungsermittlung

Fir eine optimale Auswertung der Datafracs hinsichtlich p, wird folgendes Vorgehen vorgeschla-
gen:
1. Minifrac mit ungestértem Druckabfall, Anwendung grafischer Analysemethoden
zur Bestimmung von p, und ISIP;
2. Minifrac mit Flow-Pulse-Technologie (mind. 2 Flow-Pulses) wihrend der Druck-
abfallphase;
3. Minifrac mit Flow-Pulse und HIT-Technologie wihrend der Druckabfallphase.

Die MaBnahmen 2 und 3 kénnen bei eindeutigen Ergebnissen aus 1 entfallen (eindeutige Ergeb-
nisse sind jedoch aus 1 selten zu erwarten) oder als eine Malnahme zusammengefasst werden.
Die Aufteilung entspricht der optimalen Vorgehensweise, da die einzelnen MaB3nahmen so am
besten ausgewertet werden kénnen, ohne dass sie sich gegenseitig beeinflussen.

5,53 Methoden zur Bestimmung des Nettorissdruckes

Der Nettorissdruck py,, wirkt im Hauptkorper des erzeugten Risses und bestimmt dessen Aus-
breitung im Gebirge. Er ist in erster Linie von den Formationseigenschaften abhingig. Der Net-
torissdruck ist keine direkt messbate GroBe /Johnson et al. 1993 /. Er wird normalerweise durch
Reibungsdruckverluste im bohtlochnahen Bereich (verursacht durch Tortuositit) maskiert /GRI
1995a/. Letztere missen entweder moglichst exakt ermittelt oder sogar beseitigt werden, um den
Nettorissdruck zumindest indirekt bestimmen zu kénnen. Dies ist deshalb so wichtig, weil die
Fracmodellierung auf p,,, basiert. Im Rahmen des Pressure Matching gilt es, den realen p,,, dem
modellierten py,, anzugleichen. Aus dieser inversen Angleichung resultieren die Rissdimensionen.
Durchfihrbarkeit und Qualitit der Fracmodellierung hingen entschieden von der ihr zugrunde
liegenden Datenqualitit ab.

Die naheliegendste Methode zur Bestimmung von p,, ist die Anwendung gezielter Shut-In-
Phasen wihrend der einzelnen Stufen der Fracbehandlung. Gemessen bzw. ermittelt wird der
ISIP. Dieser entspricht, abziiglich des im Vorfeld durch Flow-Pulse und HIT ermittelten
SchlieBdruckes, dem maximalen Nettorissdruck py,, ... Die Shut-In-Phasen miissen mindestens
20 bis 60 Sekunden dauern, um dynamische Effekte aus den ISIP-Daten eliminieren zu kénnen.
Das Ergebnis sind ISIP-Daten bei unterschiedlichen Injektionsraten, die einen Ruckschluss auf
Reibungsdruckverluste im bohrlochnahen Bereich (zwischen in situ Druckaufzeichnung und frac-
ture mainbody) zulassen /Wright et al. 1993/.

Tritt ein Druckanstieg wihrend einer Injektionsphase auf, kann anhand der Charakteristik solcher
kurzer Shut-Ins ermittelt werden, ob es sich bei diesem Druckanstieg um eine Zunahme der
bohrlochnahen Reibungsdruckverluste durch Zunahme der Tortuositit bei sich ausweitenden
Rissdimensionen oder um einen Anstieg des Nettorissdruckes durch Riss-Containment, Rissaus-
breitung in Zonen unterschiedlicher Spannungen etc. handelt.

Diese Unterscheidung ist elementar fur die nachtrigliche Simulation der erfolgten Rissausbrei-
tung und fir die Abschitzung der resultierenden Rissdimensionen.
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Der ISIP-Vergleich zwischen den verschiedenen Injektionsraten ermoglicht die Ermittlung des
Anstiegs des Nettorissdruckes bei erthohter Rate.

Sinnvollerweise sollten die Injektionsstufen bei konstantem Druckverlauf daher mit wenigstens
einem solchem shut-in versehen werden. Variiert der Druck wihrend einer Phase stark, mussen
mehrere Shut-Ins in den verschiedenen Druckbereichen gesetzt werden.

Es ist angesichts der Kurzzeitigkeit der Shut-In-Phasen nicht zu erwarten, dass die Durchfithrung
und das Ergebnis der Behandlung, selbst bei Injektionen von stiitzmittelbeladenen Fluiden, nega-
tiv beeinflusst wird (Riss bleibt offen, Rissweitenabnahme ist sehr gering).

Simtliche beschriebenen Methoden und Analysen sollten unter der Verwendung von in situ
Druckdaten mit einer moglichst hohen Auflosung (sampling rate min. 1 s) zum Einsatz kommen.
Ebenfalls erforderlich sind flexibel und leicht regelbare Pumpeneinheiten bzw. Ventilvorrichtun-
gen tbertage, die eine Feinregulierung der Druckimpulse erméglichen.
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6 Frac-Experimente im In Situ Geothermielabor

6.1 Einleitung

Die Bohrung Grof3 Schénebeck (E GrSk 3/90%), ca. 50 km nérdlich von Berlin gelegen, wurde
1990 als Explorationsbohrung auf Erdgas abgeteuft. Auf Grund mangelnder Hoffigkeit der als
potenzieller Nutzhorizont erschlossenen Rotliegend-Formationen wurde die Bohrung mit einer
Endteufe von 4230 m abgeworfen. Hierzu erfolgte eine Verfillung und Abdichtung nach tiberta-
ge mit insgesamt drei Zementbriicken. Der Zwischenraum wurde mit Tonspilung aufgefiillt
/Legarth 2001/.

Im Zuge eines geothermischen Forschungsprojektes wurde die Bohrung im Jahre 2000 fir die
Nutzung als ,,In Situ Geothermielabor® aufgewiltigt und bis 4294 m in das Unterrotliegende ver-
tieft /Huenges 2002; Lenz et al. 2002/. Im Zuge der Arbeiten wurde ebenfalls der Ist-Zustand
der Bohrungskomplettierung (Integritit der Verrohrung, Zementation) tiberpriift /Legatth et al.
2001/.

Als wesentliche Zielformation erschlieBt die Bohrung Rotliegend-Sandsteine von 4085 m bis
4210 m sowie Vulkanite unterhalb von 4230 m und einer dazwischen liegenden ca. 20 m michti-
gen Schicht von Konglomeraten.

Fordertests ergaben, dass die Hauptzuflusszonen im Liegenden der Bohrungen, also in den
Konglomerat/Vulkanitschichten lagen. Die Sandsteine im Hangenden zeigten keinen Zufluss. Im
Rahmen der Ersterkundung durchgefiihrte Untersuchungen an Kernen der Sandsteine wiesen
jedoch auf Permeabilititen der Hangendschichten bis 200 mD und mehr hin.

Die Diskrepanz zwischen den Beobachtungen wird nach dem vorliegenden Erkenntnisstand auf
eine hydraulische Schiadigung des bohrlochnahen Reservoirbereichs zurtickgefithrt. Die Ursachen
dieser hydraulischen Blockade kénnen mit chemischen Ausfillungsprozessen und der Ablagerung
von Eisenhydroxiden und Baryt in der Formation erklirt werden.

Die Schidigung des Trigers kann dabei als das Ergebnis der Prozesse, die im Zuge der primiéren
Erschliefung im Jahre 1990 (Bohrarbeiten), wihrend der zehnjahrigen Ruhezeit der Bohrung
(Einwirken der schweren Altspiillung auf den Triger) und schlief3lich wihrend der Aufwiltigung
der Bohrung (Nachrium- und Bohrarbeiten) im Jahre 2000 stattfanden, angesehen werden.

Da die Sandsteine in einem ersten Schritt als Hauptzuflusszonen geothermischer Fluide erschlos-
sen werden sollten, wurden drei Alternativen fiir deren hydraulischen Anschluss an die Bohrung
diskutiert: erstens die Sduerung des Tragers, zweitens die Unterschneidung des offenen Bohr-
lochbereichs und drittens die Erzeugung hydraulischer Risse als kiinstliche FlieBwege. Da keine
Angaben tiber die genaue Charakteristik der Schadigung und deren Eindringtiefe in die Formati-
on vorlagen, schieden die beiden ersten Alternativen als Stimulationsmal3nahmen aus. Unklar war
zu diesem Zeitpunkt ebenfalls, ob die nachgewiesenen Tonanteile in der Formation (autigene
Illite) auf eine Sduerung reagieren bzw. chemisch und mechanisch mobilisiert werden konnten
und demnach ein zusitzliches Risikopotenzial einer tiefergehenden Schidigung mit sich bringen
wirden.

Durch hydraulische Risserzeugung kann eine auch um mehrere Meter in die Formation hineinrei-
chende Schidigung iiberwunden werden und durch eine gute Abstiitzung der Risse eine effektive
Anbindung und Stimulation der weiter vom Bohrloch entfernten produktiven Reservoirbereiche
erzielt werden. Im Winter 2001/2002 wurden daher in zwei Intervallen der Rotliegend-Sandsteine
Fracoperationen mit den zuvor erwihnten Zielstellungen durchgefihrt.

Die folgenden Ausfithrungen befassen sich mit der Auswertung und Beurteilung dieser Operati-
onen in Hinblick auf ihre Wirkung auf die Produktivititssteigerung des Reservoirs.

5> GauB3-Kriiger-Koordinaten: RW: 5406044,6; HW: 5864387,2; Héhe NN: + 65,98 m
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6.2 Vorgehensweise

Gestiitzt auf die Erkenntnissen aus den theoretischen Modellbetrachtungen (sieche Kapitel 4) galt
es, durch die Erzeugung hydraulischer, stitzmittelgefillter Risse die Produktivitit (Pl,;,) der
primir geringergiebigen Rotliegend-Sandsteinformationen deutlich zu steigern.

Der Terminus ,,Stimulationsbehandlung® oder allein ,,Behandlung® wird im Folgenden synonym
zu ,,HPF-Behandlung® verwendet.

Fir die Behandlungen wurden zwei Openhole- (OH) Intervalle aus dem Gesamtintervall von
3874 m bis 4294 m (420 m) ausgewahlt:

1) 4130 m bis 4190 m (60 m),
2) 4078 m bis 4116 m (38 m).

Die Intervalle wurden sukzessive vom Liegenden zum Hangenden einer Stimulationsbehandlung
zugefithrt. Die Entscheidung fiir eine multizonale Stimulation im OH-Intervall erforderte, die
Intervalle im Vorfeld der jeweiligen Behandlung voneinander hydraulisch zu trennen. Die Isolati-
on wurde durch eine Kiesschiittung (Sandplug) im Liegenden und einen OH-Packer (fir eine
Isolation nach oben) realisiert. Die Behandlungen wurden auf diese Weise auf zwei definierte
Bereiche eingegrenzt, die im Vergleich zum Gesamtintervall relativ homogen aufgebaut waren
und gunstigere Speicherparameter aufwiesen.

Das erste Intervall galt gemil3 der vorliegenden Kerndaten und anderer Untersuchungen (Poren-
radienverteilung) als primarer Nutzhorizont. Die Ausgangsbedingungen an sich hitten keine effi-
ziente Forderung gewihrleistet. Demnach musste es das vorrangige Ziel der Speicherbehandlun-
gen sein, zunichst die geschidigte Zone zu tberwinden und gleichzeitig fur eine Verbesserung
der hydraulischen Zuflussbedingungen zu sorgen.

Lithologisch handelt es sich bei beiden Intervallen um Rotliegend-Sandsteine der Elbe-Folge (El-
be-Basissandsteine). Die Sandsteine sind mit Fluiden gesittigt (hochsalinares Formationswasser
mit gelosten Gasanteilen). Die Gebirgstemperaturen liegen oberhalb von 140°C. Die Elbe-
Basissandsteine konnen, bezogen auf ihre petrophysikalischen Eigenschaften, in drei Sequenzen
unterteilt werden /Trautwein 2002/, die teilweise diinnmichtige tonige Lagen und Tonsteinlagen
enthalten (Feinschichtung).

Die Vorgehensweise sah zunichst eine Behandlung des hoherpermeablen Sandsteinpaketes im
Liegenden vor und anschlieBend die der geringer permeablen (siche Abb. 30-33), heterogeneren
hangenden Schichten. Es galt, fiir die Erzielung von Férderraten von min. 75 m?/h ein stimuliet-
tes, produktives OH-Intervall mit grof3er Michtigkeit (ca. 100 m) fiir eine effiziente Férderung an
die Bohrung anzuschlieBen.

Neben der Uberwindung der bohrlochnahen Schidigungszone sollten mit der Stimulationsbe-
handlung die laut Kernuntersuchungen produktiven Sandsteinschichten an die Bohrung ange-
bunden und stimuliert werden.

Der Anschluss weiterer produktiver Zuflusszonen in lateraler (evtl. Kluftzonen im bohrlochfer-
nen Bereich) und vertikaler Richtung (&-b-Erh6hung) war nicht das vorrangige Ziel, zumindest
nicht fir das erste Intervall.

Die durchgefiihrten Zuflussmessungen im Vorfeld der Stimulationen deuteten bereits auf weitere
héffige Horizonte im Liegenden der Sandsteine (Konglomerate im Ubergangsbereich zwischen
Sandsteinen und Vulkaniten) hin, die zusammen mit den Unterrotliegend-Andesiten noch durch
weitere, zukunftige Stimulationsma3nahmen an die Bohrung angeschlossen werden sollen.

6.3 Konzepte multizonaler Fracbehandlungen in einem OH-Intervall

Zunichst wurden die zur Verfiigung stehenden und erprobten Alternativen aus der KW-
Industrie fur die Durchfithrung von OH-Fracs einander gegeniiber gestellt und qualitativ ausge-
wertet. Hierbei stand insbesondere die Frage im Vordergrund, wie multiple Bereiche unter den
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gegebenen Voraussetzungen gezielt und nacheinander méglichst effektiv behandelt werden kon-
nen.

Ein standfestes Bohtloch / Gebitge vor und nach der Behandlung gilt als Voraussetzung fiir die
Anwendbarkeit des Konzeptes.

6.3.1 Konzeptvarianten

Fir die Durchfihrung von multizonalen OH-Fracoperationen in vertikalen Bohrlochsektionen
bei hohen Gebirgstemperaturen waren jedoch im Vorfeld mehrere Varianten denkbar, die evalu-
iert werden mussten:

Sand-Plugs ("Pine-Island-Methode") mit Packer,

OH-Doppelpacker (Straddle-Packer),

FDT — Frictional Diversion Technique mit oder ohne unzementiertem Liner,
Hydrajet Assisted Fracturing ohne Packer und ohne Liner,

chemische Ablenkmechanismen.

ARl S e

Die Fracmethoden, welche mit mindestens einem Packer im OH-Bereich arbeiten, verlangen in
der Regel eine natiirliche Spannungsbarriere zur vertikalen Einddmmung des Risshéhenwachs-
tums (Containment) und zur Verhinderung eines hydraulischen Kurzschlusses bzw. einer Packe-
rumldufigkeit. Tonsteinlagen mit einer Machtigkeit von 5m oder mehr und einer Spannungsdiffe-
renz von 4-5 MPa gelten nach konventioneller Auffassung als ausreichend /Spetling 2001/.
Feldbeispiele aus der KW-Industrie zeigen jedoch, dass entsprechende und sogar gré3ere Span-
nungsbarrieren zu keinem Containment fuhren /Cleary et al. 1991/. Andererseits wurde mit Hil-
fe eines so genannten nachtriglichen fracture mapping beobachtet, dass ein Containment selbst
bei Abwesenheit gro3erer Spannungsbarrieren erreicht wurde. Mogliche Griinde hierfir werden
an anderer Stelle erldutert (siche Kapitel 6.8.4.4).

Liegen die zu stimulierenden Bereiche sehr weit voneinander entfernt (einige hundert Meter),
werden die geologischen Barrieren durch die Begrenzung des Behandlungsvolumens ersetzt. Der
hydraulische Kurzschluss tiber den Packer (Umlédufigkeit) wird durch ein starkes vertikales Riss-
wachstum forciert. Der Riss kann hinter oder am Packer im Gebirge vorbei wachsen und letzt-
endlich wieder oberhalb des Packers im Bohtloch austreten. Es besteht dabei die Gefahr, dass
mittransportierte Stiitzmittel/Feststoffe den Packer und das Fracgestinge zusetzen bzw. verstop-
fen. Die Folge sind aufwendige Fishing- und /oder Freispiloperationen zum Freilegen und Zie-
hen der Garnitur. Ahnliche Folgen kénnen durch einen zu hohen Stiitzdruck des Packerelements
gegen die Bohrlochwandung eintreten. Die Stiitzelemente (Anker) dringen bei Uberschreitung
der Gesteinsfestigkeit so weit in das Gebirge ein, dass Verklemmungen auftreten und die Ele-
mente nicht mehr einfahrbar sind. Ein hoher Stitzdruck ist bei OH-Behandlungen dieser Art
wiederum unumginglich. Dies resultiert insbesondere aus der Tatsache, dass eine Gegendruckbe-
aufschlagung des Ringraums oberhalb des Packers von tbertage aus problematisch wird. Dies
liegt an dem offenen Bohrlochintervall oberhalb des Packers. Fluide kénnen und werden diesen
Bereich infiltrieren und bei hohem Druck zum Aufbrechen des Gebirges und Schaffung weiterer
FlieBwege fithren.

Es ist daher bei multiplen Behandlungen auf einem begrenzten vertikalem besonders Intervall
wichtig, die Spannungszustinde im Gebirge zuerst genau zu untersuchen. Nur so sind zuverlissi-
ge Aussagen Uber das Risshéhenwachstum moglich.

Die Hauptausbreitungsrichtung der hydraulisch erzeugten Risse erfolgt in Richtung der grofiten
Hauptnormalspannung. Im Falle von E GtSk 3/90 ist diese, wie in dem uberwiegenden Anteil
anderer tiefliegender Formationen, die vertikale Ausbreitungsrichtung. Das vertikale Wachstum
erfolgt bis zum Erreichen einer Barriere (Spannungs- oder Permeabilititsbarriere etc.).

In der folgenden Tabelle werden die erwihnten Konzepte einander gegentibergestellt und qualita-
tiv bewertet.

66



6 FRAC-EXPERIMENTE IM IN-SITU GEOTHERMIELABOR

Funktionsweise

Vorteile

Nachteile / Prob-
leme

Gegen-
MalBnahmen

Bewertung

zu 1) Sand-Plugs /Morris et al.

1982; Dreesen et al. 1988; Gidley et al. 1989/

Physikalische Abdichtung
der Bereiche im Liegenden
der Bohrung (des Intervalls)
durch Einbringen einer
Kiesschiittung (optimal
dichteste Packung bzw.
Abdeckung mit einer im-
permeablen Deckschicht,
z.B. Zementbriicke); multi-
zonale Behandlungen erfol-
gen vom bohrlochtiefsten
Bereich sukzessiv nach oben.
Das Hangende wird je nach
Komplettierungsart mit
geeigneten Packerelementen
vorgenommen (hier: OH

vergleichsweise einfaches
Gesamtkonzept

Infiltrationsgefahr von
Feststoffen in die Formati-
on/Frac — Schidigung,
Einpressen von Feststoffen
in die Formation durch
hydrodynamische Belastun-
gen

Abstimmung der KorngroBen der
Sandpackung auf die Sortie-
rung/Kliftigkeit des umgebenden
Gesteins

Sand-Plugs erprobt in KW-

Flussigkeitsverluste durch

impermeable Fills (Feinmaterial
zum Ausfiillen der Porenhohlridu-

Industrie die Sandpackung me des Sand-Plugs, Permeabilitits-
reduzierung)
wenig bewegliche Teile Austragen der Packung Linksspiilung

untertage

Méglichkeit des Abhingens
von Messsonden unterhalb
des Packers fiir in situ
Messungen

Setzbarkeit des Packers,
Festlegung des Behandlungs-
intervalls in Abhingigkeit
von der Formation und den
Packereigenschaften bzw.
Limitationen

Frac entspricht bei Bedarf
der Testgarnitur (im direk-
ten Anschluss)

Bestindigkeit der mechani-
schen Bauteile gegeniiber
den abrasiven und korrosi-
ven Verhiltnissen (beson-
ders auch Temperaturbe-
standigkeit der Gummiele-

Packer)
mente),
Riickholbarkeit des OH
Packers
grofe Distanzen zwischen Behand-
Umliufigkeit, Eintrag von lungshorizonten, Absetzeg in oder
. ° oberhalb von Schichten mit hohen
geringe Kosten Feststoffen oberhalb des L .
Pack Gebirgsspannungen (Barrieren),
ackers chemische Barrieren?; fortlaufende
Uberwachung des Ringraums
= 2) Doppelpacker /Wilson et al. 2000/
Die Abgrenzung des Be-

handlungsintervalls erfolgt
allein iber Packerelemente;
Garnituren dieser Art wet-
den standardmaBig fiir
Minifrac-, Injektionstests zur
Bestimmung der in situ
Spannungs- und Injektivi-
tatsverhaltnisse verwendet
(i.d.R. Schlauchpacker)

Testen geringmichtige,
definierter Intervalle;
Unterbringung von Mess-
sonden; schnelle und direkte
Abfolge der Tests in mehre-
ren Zonen

siche 1), gesteigerte Gefahr

beim Setzen und Ziehen der

Packer auf Grund der dop-
pelten Ausfithrung

siche 1)

 3) FDT

/Grieser et al. 1999/

Behandlung ohne Packer
oder zusitzliche downhole
Einrichtungen; Behand-
lungssteuerung allein tber
FlieBraten bzw. Korrespon-
dierender Reibungsdruckver-
luste (siche unten), hydrauli-
sche Abdichtung durch
Reibungsdruckverluste
zwischen Fracstrang und
Bohtlochwand bei geringem
Ringraum (Clearance) und
hohen Injektionsraten

multizonale, packerlose
Behandlung

Einbringen eines Liners,
Dichtheit des Linerhangers
(Abdichtung des Ringraumes
zwischen Gebirge und Liner
nach oben)

Verwendung stationirer Installati-
onen; Verzicht auf perforierten
Liner, sukzessives Anheben des

Fracstranges

Behandlung ohne Packer
oder zusitzliche downhole
Einrichtungen; Behand-
lungssteuerung allein tber
FlieBraten bzw. Korrespon-
dierender Reibungsdruckver-
luste (siehe unten), hydrauli-
sche Abdichtung durch
Reibungsdruckverluste
zwischen Fracstrang und
Bohtlochwand bei geringem
Ringraum (Clearance) und
hohen Injektionsraten

Downhole Druckmessung
tiber Ringraum von iibertage

hohe FlieBraten erforderlich
(hohe Pumpkapazititen)

wenig erprobte Technologie,
bisher nur in horizontalen
OH-Sektionen mit relativ
homogenem Formationsauf-
bau
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= 4) Hydrajet Fracturing /susjaatmadja et al. 1998; Love et al. 1998; Eberhard et al. 2000 ; Rees et al. 2001/

Hydromechanische Risser-
zeugung mit Hilfe von
Hochdruck-Wasserstrahl mit
Sandbeladung

schnelle, flexible, multizona-
le Intervallbehandlung
unabhingig von weiteren
Einbauten

begrenzte Risslingen, Riss-
weiten, Stiitzmitteltransport;
Spannungsrichtungen miis-
sen im Voraus bekannt sein

Injektionstests,
Bohrlochrandausbruchanalyse

Tab. 09: Bewertungsmatrix relevanter OH-Fracverfabren

Mit Ausnahme der Rickholbarkeit des Packers werden bei der ersten Option alle Risiken bzw.
Probleme als beherrschbar bzw. 16sbar eingestuft. Die Rickholbarkeit ist deshalb besonders zu
bewerten, da keine direkten Referenzbeispiele zur Verfligung standen. Allgemein anerkannt wird
jedoch, dass das Zichen eines einzelnen Packers von oberhalb des Behandlungsintervalls mit ge-
ringeren Risiken verbunden ist als die Riickholung einer Straddle-Packer-Einheit. Die Gegen-
tberstellung legt zudem eine genauere Betrachtung der FDT-Technologie als einzige echte Alter-
native zur ersten Variante nahe. Deshalb wird die Variante noch einmal detaillierter dargestellt:

Funktionsweise:

multizonale hydraulische Risserzeugung im OH-Bereich ohne zementierten Liner und
ohne Sandpackung;

Abhingen eines unzementierten Liners im OH-Bereich mit grof3tmoglichen OD (mini-
maler annulus);

sukzessive Perforation des Liners von unten nach oben (analog zur Lage der zu behan-
delnden Intervalle);

Verpressen der 1. Stufe iiber das erste Perforationsintervall (tiefstes Intervall);

Perforation eines hoher gelegenen Intervalls in ausreichendem Abstand zum Linerschuh;
Verpressen der 2. Stufe tiber den vollen Querschnitt des Liners, Erzeugung von hydrauli-
schen Rissen im Bereich der Perforationen;

sukzessive Abfolge bis zum Ende des OH Intervalls.

Voraussetzungen:

hohe Pumpraten;

enge Ringraume zwischen Liner und Gebirge;

hohe Perforationsdichte, grof3e Perforationsquerschnitte;

moglichst kleiner Liner-ID, ausreichende Reibungsdruckverluste innerhalb des Rohres;
ausreichender Abstand zum pre-fraced Bereich (in horizontalen Bohrléchern 200-300m);
geringe Permeabilitit der Matrix (mD Bereich).

Annahmen:

Linerhanger ist dicht;

Fracgradient nimmt mit der Teufe zu (kompensiert dadurch den hydrostatischen Gra-
dienten);

Porendruckzunahme im unmittelbar gefracten Gebirgsbereich;

Druckdifferenzen und Injektionsstrome kénnen anhand eines elektrischen Parallelschalt-
kreises beschrieben werden /Grieser et al. 1999/Vorteile:

siche Tabelle;

keine Packer im OH-Bereich;

keine kostenintensive Komplettierung;

zusitzlicher mechanischer Schutz vor Nachfall, Stiitzmittelriicktransport;

keine besondere Auslegung der Bauteile auf hohe Temperaturen erforderlich;

keine beweglichen Teile;

schnell.

Nachteile:

siche Tab. 09
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Die Anwendung von FDT als packerlose Alternative in vertikalen Bohrlochabschnitten stellt kei-
ne erprobte Technologie dar.

6.3.2 Theoretische Alternativen

Auf der Basis der FDT-Technologie wird eine weitere Variante fir ein Openhole-Intervall denk-
bar. Entscheidend ist, die erforderlichen Druckverluste und damit die hydraulische Barriere im
Ringraum zwischen Gebirge und Behandlungsstrang aufzubauen. Der kritischste Aspekt hierbei
ist das Risiko von Verklemmungen (stuck-pipe) bei der Verwendung starrer Einbauten, hervorge-
rufen durch enge Ringriume, in denen sich Feststoffe ablagern kénnen. Dieses Risiko kann
durch die Verwendung von Stringen mit innen liegenden Verbindern gemindert werden.

Ein weiterer Ringraum kann bis zu einer gewissen Grenze durch héhere Raten kompensiert wer-
den. Diese sind wiederum an héhere Pumpkapazititen gekoppelt.

Denkbar sind jedoch auch flexible Elemente (externe dehnbare Hilsen), die im bzw. auf dem
Strang vormontiert sind oder sogar durch einen an sich flexiblen Strang oder zumindest einzelne
flexible untere Strangsegmente realisiert werden. Auf diese Weise kann der Ringraum zeitweise
ausreichend verringert und somit das Intervall hydraulisch abgedichtet werden.

Injektionsfluid

mit hoher FlieBrate - Bohrlochwandung
Teilfluidvolumen externe, flexible Dehnhiilsen
zur tempordren
Expansion der
Dehnhiilsen %
Ringraumquerschnitt im Bereich
des starren Stranges \ >— konventioneller Bohr- bzw.
, Behandlungsstrang
<
radialer Fluiddruck auf < 1
dehnbare Strangsegmente temporéar expandierbarer
Teil des Behandlungs-
stranges

Zone temporar stark
Behandlungsintervall verringerter Ringraum-
\ querschnitte

(hohe Druckverluste)

AbDb. 27: Theoretische multizonale, packerlose OH-Fractechnologie basierend anf dem FDT-Konzept

Die Abdichtung erfolgt tiber die Druckverluste im Ringraum nach der Beziehung fir New-
ton’sche Flussigkeiten und tutbulentem FlieBregime /Gabolde et al. 1999/:

L-pima-qa™-u

" 70696-(D, +D,)* (D, - D,}

0,2

(Glg. 34)

Dabei steht L fiir die Abschnittslinge, ¢ fir die FlieBrate, u fir die dynamische Viskositit der zu

injizierenden Fluide mit der Dichte py,, , D, fir den Rohraulen- und D; fir den Rohrinnen-
durchmesser.
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Der Druckverlust muss dabei grofler sein als die Differenz zwischen dem Fracdruck der Forma-
tion und dem hydrostatischen Druck der tiberlagernden Fluidsaule. In Abb. 28 sind die Druck-
verluste fiir ein Intervall von 10 m mit temporir stark verringerten Ringraumabmessungen unter-
schiedlichen Ausmal3es, hervorgerufen durch die flexiblen Einbauten, bei variierenden FlieBraten
dargestellt.
L =10 m, Fluiddichte =1 kg/l, ygyn = 1 cP
100.000,0 -

10.0000 -
1.0000 -

1000 -

Druckverlust, bar

100 -

10 -

0,1 T T T T T T T T T T T T T T T T T 1
18 16 14 12 10 8 6 4 2 0

Ringraum, mm

\_0_15 25 —4-50 75‘

ADbb. 28: Druckverluste im temporir verringerten Ringraum bei variierenden Flieffraten swischen 15 und 75 1/ s

Mit Abnahme des Ringraumes und zunehmender Fliefraten steigen die Druckverluste exponen-
tiell an. Bei einem hier berticksichtigten flexiblen Strangsegment von lediglich 10 m sind somit
auch direkt aufeinander folgende multizonale MaB3nahmen denkbar.

Wichtig hierbet ist jedoch, dass die hydraulische Barriere entweder innerhalb des Intervalls, wel-
ches einer Behandlung unterzogen wird, oder aber in einer Formation mit hohem Fracdruck auf-
gebaut wird. Dies ist erforderlich, um eine Rissinitiierung unterhalb des Rohrschuhs zu ermdégli-
chen. Der erforderliche Abstand zu Bereichen mit einem deutlich geringeren Fracdruck im Han-
genden des jeweilig aktuellen Behandlungsintervalls hingt von den gemil3 Abb. 28 erzeugten
Druckverlusten ab. Der Abstand reduziert sich mit Zunahme der FlieBraten und temporiren
Verringerung der Ringraumabmessungen.

Fir beide Konzepte, dehnbare Hiilsen oder flexible Strangsegmente, gilt, dass eine Riickholbar-
keit gewihrleistet werden muss. Elastische Materialien, die den Beanspruchungen und Umge-
bungsbedingungen gewachsen sind, entsprechen dem Stand der Technik (siche Schlauchsegmen-
te des verwendeten OH-Packers). Ein ungeklirter Aspekt ist die Frage nach der Kopplung der
flexiblen Elemente (insbesondere flexible Strangsegmente) an den starren Strang. Grundsatzlich
sollten aber die Anforderungen zumindest im Bereich der Dehnhtlsen (Packerprinzip) bereits
erfilllbar sein. Von der vorgestellten Alternative wird insgesamt eine Verringerung des techni-
schen Risikos bei multizonalen OH-Fracoperationen erwartet.

Die Probleme des Festwerdens der herkémmlich eingesetzten Packergarnitur durch Umlaufigkeit
(Ablagerung von Feststoffmatetial oberhalb des Packersitzes) und/oder Verklemmungen der
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mechanischen Verankerung im Gebirge sind bei der Verwendung flexibler, vom Gebirge mecha-
nisch entkoppelter Elemente nicht mehr existent.

6.3.3 Konzeptauswahl

Neben dem multizonalen OH-Konzept wurde im Vorfeld der Experimente auch eine Behand-
lung tGiber eine nachtriglich installierte Rohrtour diskutiert. Der selektive Zugang zum Triger er-
folgt in dem Fall konventionell tiber Perforationen in den pradestinierten Bereichen. Diese Opti-
on hitte die Verwendung eines Standard-Casingpackers (retrievable) als obere Begrenzung mit
oder evtl. sogar ohne das Finbringen eines Sand-Plugs ermdéglicht. Grundsitzlich wire auch die
Option eines ,,Live Annulus® (ohne Packer und Sand-Plug) und sukzessiver Behandlung des ge-
samten Intervalls (von unten nach oben), mit oder ohne Nachziehen eines Frac-Plugs zur Isolie-
rung der bereits gefracten Bereiche im Liegenden, denkbar gewesen. Die Auswahl des letztlich
angewendeten Verfahrens (OH Packer plus Sandplug) erfolgte auf der Basis der im Folgenden
dargelegten Tatsachen und Informationen.

Die Entscheidung entgegen der konventionellen Variante und fiir das multizonale OH-Konzept
begriindet sich vor allem in der Vermeidung einer weiteren Tragerschidigung (Einbringen der
zementierten Rohrtour), einem uneingeschrinkten, direkten Zugang zum Triger und einer ma-
ximalen Zuflussfliche im Falle des OH-Konzeptes.

Im Vordergrund stand jedoch zugleich das Ziel der Minimierung des technischen Risikos durch
die Verwendung von Teiltechnologien aus der KW-Industrie nach dem Stand der Technik. Das
Gesamtkonzept sollte dabei trotzdem so innovativ (multizonale OH-Behandlung) und vor allem
so effizient wie moglich gehalten werden.

Auswahlkriterien fiir das angewendete OH-Frac-Konzept:

e Der Ausgangszustand der Bohrung entsprach einer Openhole-Komplettierung; das nach-
tragliche Einbringen einer zementierten Verrohrung hitte einen vergleichsweise hohen
Kostenaufwand bedeutet und zudem die Gefahr einer tertidgren Trigerschidigung mit
sich gebracht.

e Durch die Verwendung eines OH-Intervalls bleibt der ungehinderte Kontakt zur Forma-
tion was die Qualitit der Bohrlochmessungen steigert erhalten.

e Die nachtrigliche Schaffung von hydraulischen Zugingen zum Triger (z.B. durch Perfo-
rationen) ist nicht erforderlich.

e Auf Grund der barrierefreien Kommunikation der Formation mit dem Bohrtloch ist mit
reduzierten bohtlochnahen Druckverlusten zu rechnen (z.B. Reibungsdruckverluste tiber
Perforationskanile).

e s steht theoretisch eine wesentliche grof3ere hydraulische Zuflusszone bzw. —fliche (k-h)
zur Verfiigung.

e Es existieren vergleichsweise geringe Erfahrungen und ein erhohtes Risiko mit alternati-
ven OH-Fracverfahren unter den gegebenen Umstinden.

e Das Setzen von Sand-Plugs ist eine erprobte Technologie.

e Die Verwendung eines OH-Packers unter den gegebenen in situ Bedingungen stellt eine
technologische Herausforderung und Innovation dar.

e Das Konzept bietet bei Erfolg ein Kosteneinsparungspotenzial gegentiber den konventi-
onellen Varianten (perforierte Liner).
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Daraus ergeben sich innovative Bestandteile des Frac- bzw. Stimulationskonzeptes e in den fol-
genden Bereichen:
1. Lokationsauswahl:
= Stimulation  geringpermeabler  Aquiferstrukturen in  Rotliegend-
Sandsteinen der Eldena- und Rambow-Schichten des Norddeutschen Be-
cken in Teufen groBer als 4 km fir die Férderung von hochsalinarem,
teilweise gasbeladenem Formationswasser mit Temperaturen von 150°C
und Forderraten von mehr als 75 m?/h.
2. Technisches Konzept:
®*  Multizonale OH-Stimulation unter Einsatz eines riickholbaren OH-
Packers.

6.4 Operative Mainahmen im Vorfeld der Fracbehandlungen

Unter den vorliegenden in situ Bedingungen wurde bisher kein vergleichbares Stimulationsexpe-
riment in diesem Ausmal} durchgefiihrt. Die verwendete Technologie hatte mangels Referenzen
einen stark innovativen Charakter, wobei das wesentliche Risiko von der Verwendung der Pa-
ckerelemente (mehrfaches Setzen und Zichen) ausging. Das Konzept wurde daher in Teilberei-
chen deutlich von den technischen Kapazititen der Gibertiagigen und vor allem untertagigen Ein-
richtungen gepragt. Hierzu zihlen:

1) Intervallauswahl,

2) Forderteststrategie,

3) Bohrlochmessungen,

4) Behandlungsdimensionen und —auslegung (Pumpraten, Fluid- und Stutzmittelmengen).

Die Bohrung wurde mit einem Fracstrang (5 x 3 2%) ausgestattet, an dessen unterem Ende ein
Packer installiert wurde. Dieser dichtete das Intervall hydraulisch nach oben ab. Die bereits zuvor
eingebrachte Kiesschtittung stellte die untere Abdichtung her (Abb. 29).

Das Konzept dhnelt somit der ,,Pine-Island-Technologie fiir verrohrte Sonden /Gidley et al.
1989/.

Der Packer musste fiur die nachfolgende Behandlung versetzt werden und damit in jedem Fall
rickholbar ausgelegt werden. Gleichzeitig musste er jedoch hohe Anforderungen an Dichtheit
und Festigkeit erfillen.

In jedem Intervall wurde ein Mini- bzw. Datafrac (DF) und im Anschluss ein Hauptfrac (HF)
durchgefiihrt. Nur wahrend der Datafracs war eine in situ Druck- und Temperaturmessung iiber
eine Memory-Messsonde (unterhalb des Packers) méglich. Die Messsonde konnte wihrend der
Hauptfracs nicht im Bohrloch verbleiben und musste jeweils ausgebaut werden. Gleichzeitig
konnten so die aufgezeichneten Daten ausgewertet und die Auslegung der Hauptfracs angepasst
werden.
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Abb. 29: Bobrioch E GrSk 3/90 mit Fracgarmitur

6.4.1 Einbringen der Kiesschiittung

Als Sandplug wurde eine Kiesschiittung tiber ein Sptilgestinge in die Bohrung eingebracht. Diese
sollte eine nahezu impermeable Schicht durch die Verwendung einer geringen Korngréf3e ausbil-
den und problemlos mit einem Wasser-Gel Gemisch ausgesptlt werden kénnen.

Das Verpumpen des Kies mit einer Kornung von 0.7 — 1.2 mm erfolgte in drei Regimen. Die
erforderlichen Kiesmengen wurden anhand von 4-Arm-Kalibermessungen im Vorfeld der Auf-
kiesoperation ermittelt (Bohrlochvolumen). Als Spiilfliissigkeit wurde Salzwasser mit einer mittle-
ren Dichte von 1,12 kg/1 verwendet. Das Spulgestinge wurde wihrend des Spilvorgangs nach
und nach angehoben, um ein Festwerden durch im Ringraum aufsteigenden Kies, welcher dazu
neigt, sich in Kalibererweiterungen — Strémungsfallen - abzulagern und Schiittkegel zu bilden, zu
vermeiden. Hs war deshalb besonders darauf zu achten, dass der Kies in moderaten Spiilraten
eingebracht wird, so dass es nicht zur Ausbildung von starken Verwirbelungen unterhalb des
Rohrschuhs kommt und den Partikeln ausreichend Zeit fiir eine Sedimentation gelassen wird.
Nach jedem der drei Regime erfolgte eine Bestimmung der Kieskopfteufe bzw. der erzeugten
kiinstlichen Endteufe (KET) durch vorsichtiges Abtasten mit dem Spilstrang. Auf diese Weise
wurde der erste Sandplug mit einer KET von 4190 m eingebracht. Das behutsame Vorgehen
resultierte aus der Erfahrung einer Havarie (Festwerden des Spitilstranges) wihrend des ersten
Versuches, den Sandplug zu setzen, und den damit verbundenen Fishing-Operationen (Schiitt-
druckschief3en, Abdrehen des alten Spulstranges oberhalb des Festpunktes, Einbau eines neuen
Stranges mit Schlagschere, Freischlagen des gesamten Stranges, geschlossener Ausbau).
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Nach Installation der restlichen Garnitur folgte die Behandlung des erzeugten ersten Intervalls
(4130 m bis 4190 m) und anschlieBend ein Aufkiesen bis zu einer Teufe von 4119 m zur Behand-
lung des zweiten Intervalls (4078 m bis 4119 m) nach gleicher Vorgehensweise. Wiederum be-
grenzte der OH Packer das Intervall nach oben.

6.4.2 Setzen des Packers

Bei dem verwendeten Packer handelt es sich um einen KH Casingpacker, welcher bisher unter
anderem in verrohrten Bohrlochbereichen tiefer Bohrungen (bis 3800 m Teufe) im Raum Salz-
wedel und in flacheren Bereichen (680 m) in OH-Intervallen eingesetzt wurde (Abb. A-16). Im
Falle des erfolgreichen OH-Einsatzes des Packers (Bad Langensalza) wurde ein Bohrlochkopf-
druck von 280 bar eingestellt. Der Einsatz unter den gegebenen Umstinden bzw. der Kombina-
tion der relevanten Einflussfaktoren ist bisher nicht erfolgt. Diese sind:

e Rotliegend Sandsteine (Kaliberhaltigkeit ?),
o Teufe > 4 km,

e Gebirgstemperatur > 140°C,

e Aggressive Fluide,

e Behandlungsdruck in situ > 550 bar,

e Differenzdruck bis 300 bar.

Der Packer erfillte im weitesten Sinne die Anforderung an einen Gebirgspacker:

e mechanische Verankerung im Gebirge als Haltevorrichtung nach oben und unten (me-
chanisch und hydraulisch),

e kurzes Gummielement zur hydraulischen Abdichtung und fir hohe Temperaturbestin-
digkeit.

Unterhalb des Packers ist ein Verbindungsstiick montiert, auf das ein Fensterstiick sowie ein
Landenippel (fir die Memory-Messonde) aufgeschraubt wurde.

Packerinstallation: Der Packer wird auf Setzteufe gefahren. Das untere Element ist mit so ge-
nannten Schleifbacken ausgestattet, die wihrend der Einfahrt in den OH-Bereich kontinuierlich
Kontakt mit der Bohrlochwandung haben. Der untere Zylinder sitzt dabei noch in der Nut, die
ein Nachfahren des oberen Teils des Packers bzw. des Stranges verhindert. Befindet sich der Pa-
cker auf Teufe, wird er entriegelt (vertikal und horizontal), d.h. das untere Element wird durch
eine /4 Strangrotation (rechtsldufig, in situ) aus der Nut gefahren. Der Packer wird hierfiir vorher
angehoben (um die Linge der Nut in situ). Die Linge der Nut betrigt 914 mm. AnschlieBend
wird der Strang nachgelassen (8 t vorgeschrieben, 40 t realisiert). Dies bewirkt ein Ausfahren der
unteren Stiitzanker in die Bohrlochwandung auf maximal 6 5/8%. Dadurch, dass sich das Gum-
mielement zwischen den unteren und oberen Stiitzankerelementen befindet und gleichzeitig
nachgelassen wird, dehnt es sich beim Auftreffen auf das untere Element aus. Das Nachlassen
des Stranges fuhrt zu einer Verbiegung der Garnitur, die insgesamt einen Lingeneffekt von 3 m
ausmacht. Der Packer ist somit nach unten tber die Stiitzanker mechanisch gesichert und das
Testintervall Giber das Gummielement hydraulisch abgedichtet. Das obere Ankersystem wird erst
dann hydraulisch ausgel6st wenn der Innendruck im Strang ansteigt. Hierfiir sitzen Gummipads
hinter den so genannten ,,Froschen®, die diese bei Belastung gegen die Bohrlochwandung pres-
sen. Die oberen Anker dienten der Abstiitzung des Packers bei zunehmendem Differenzdruck
nach oben (Abb. A-16). Der Packer war mit seinem AuBlendurchmesser ausgelegt auf 6 5/8%“-
Rohre (20 Ib/ft, 154 mm ID).

Wihrend der Fracarbeiten war durch den Eintrag kalter Fluide mit einer Verkiirzung der gesam-
ten Garnitur zu rechnen. Die Biegung des Stranges und die eingebauten Dehnstiicke (3 Stiick a
1,5 m) dienten dazu, die thermisch induzierten Lasten, hervorgerufen durch Kontraktion und
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Dehnung, aufzufangen. Insgesamt konnte so eine Dehnung des Stranges von 7,5 m kompensiert
werden. Vor der eigentlichen Behandlung wurde der Packer abgedriickt. Dabei senkte sich die
KET im ersten Intervall um ca. 17 m (4173 m auf 4190 m). Dies kann durch eine leichte Kom-
paktion der Kiesschiittung (urspringliche Schiittdichte ca. 30%) erklirt werden (Porenvolumen-
abnahme von ca. 10%).

Wahrend der Arbeiten wurden zwei Packer eingesetzt, die jeweils problemlos einmal gesetzt und
gezogen wurden. Eine direkte Wiederverwendung der gezogenen Packer war nicht méglich da,
die Gummielemente beim Ausbau der Packer zerstort wurden und der Packer insgesamt durch
das Einwirken der Fluide oberflichlich beschidigt wurde (Korrosionsschiden).

Es traten keine Storfille im Sinne von Undichtigkeiten oder Umlaufigkeit wihrend der Behand-
lungen auf.

6.5 Technische Einschrankungen der Behandlung

Auf Grund der gewihlten Vorgehensweise, der Sensibilitit und teilweise begrenzten Kenntnis der
Reservoirparameter sowie den daraus resultierenden Rahmenbedingungen ergaben sich gewisse
Limitationen bei der Auslegung und Durchfithrung der Fracexperimente.

Neben allen anderen Einfliissen muss zu allererst erwihnt werden, dass das OH-Frackonzept zu
einer stark eingeschrinkten Auswahl der einschligigen Serviceanbieter aus der KW-Industrie
fihrte. Dies hatte im Wesentlichen damit zu tun, dass die Vorgehensweise tiber den Stand der
Technik hinaus ging und folglich in Teilbereichen keine konventionelle Ausriistung verwendet
werden konnte.

Sensible Reservoirparameter:

Geochemische Untersuchungen zeigten ein sensibles Reservoirmilieu in Hinblick auf potenzielle
Fluid-Fluid- und Fluid-Matrix-Wechselwirkungen. Im Falle des Formationsfluids handelt es sich
um hochsalinares Wasser (Ca-Na-Cl-Typ) mit Anteil geloster Feststoffe (TDS) von ca. 260 g/1,
hohen Gehalten vor allem an Eisen und Mangan /Giese et al. 2002/ sowie einem Gasgehalt von
ca. 1 Nm? Gas / 1 Nm? Fluid (Vollentgasung).

Das chemische Gleichgewicht kann durch Verinderung der Eh / pH — Bedingungen und/oder
der Salinitit (Eintrag antropogener Fluide) negativ beeinflusst. Dies kann unter anderem zu Ei-
senhydroxidausfallungen (hoher pH-Wert) oder der Mobilisierung von Tonmineralien fithren.
Die entsprechenden Reaktionen verursachen eine Triagerschadigung durch Ablagerung von Reak-
tionsprodukten bzw. Feststoffen in den FlieBkanilen und Porenhohlriumen (scaling) verursa-
chen. Sie mussten also so weit wie méglich verhindert werden. Hierbei entstand jedoch die Not-
wendigkeit, zunichst die Schadigungspotenziale nach dem aktuellen Kenntnisstand abzuschitzen,
da der Aufwand unter Umstanden den Nutzen iberstieg.

Vordringlich galt es, Eisenhydroxidausfillungen zu vermeiden. Hierfiir musste das pH-Wert-
Niveau niedrig gehalten werden (pH-Wert 2-2,5) /Kihn et al. 1996; Seibt 2000/. Das verwendete
hochviskose Fracgel (HTU-Gel 1,3%) wurde mit Zitronensdure angesiuert (Komplexierung der
Eisenionen) und mit Siillwasser angemischt. Ein Aufsalzen war nicht moglich.

Wenig bzw. unbekannte Reservoir- und Bobrlochparameter:
bohtlochnahe in situ Porositits-Permeabilititsverteilung (horizontal, vertikal),
Art und Reichweite der Formationsschidigung,
Qualitat, Quantitit und Verhalten von Kliften,
Spannungsverteilung und —zustand des Gebirges,
Vorhandensein geologischer Barrieren fiir die Eingrenzung des Risshdhenwachstums,
Fracinitiierungsteufe bzw. —bereich,
Bohrlochstabilitit.
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Technische Rabhmenbedingungen bzw. unbekannte EinflussgrifSen:
- begrenzte Pumpenkapazitit (max. ca. 2,5 m*/min bei 600 bar),
begrenzte Mischerkapazititen (max. ca. 300 g/1),
Hochdruckleitungssystem ausgelegt bis 600 bar,
hydraulische Dichtigkeit des Packers (Gummimanschetten),
Gesteinsfestigkeit im Bereich der Gebirgsanker (evtl. eingeschrinkte Rickholbarkeit des
Packers durch Verklemmungserscheinungen),
in situ Fracfluideigenschaften (Gelstabilitit und Gelabbau, Stitzmitteltransporteigen-
schaften).
Risiken:
chemische Reaktionen/Ausfillungen = tiefgehende Trigerschidigung,
unkontrolliertes Risswachstum = Umlaufigkeit des Packers,
zu hohe Differenzdriicke = Undichtigkeit des Packers,
Destabilisierung der Gesteinsmatrix = Bohrlochkollaps,
zu hohe Stiitzmittelkonzentration bei mangelhaften Transporteigenschaften und zu ge-
ringen Rissdimensionen=> Screen-Out.
Resultierende Mafnabhmen ur Risikoeingrenzung:
1. Verwendung saurer Fracfluide, keine basischen (z.B. Crosslinked Fluids auf Borat-Basis) ein-
setzbar,
2. moderate Pumpraten zur Vermeidung zu hoher Bohrlochsohlendriicke, die das Risshchen-
wachstum forcieren und zu hohen Differenzdricken fithren,
moderate Stiitzmittelbeladungen und limitiertes Behandlungsvolumen,
4. ausreichender Abstand zu bereits destabilisierten Bohtlochzonen (Auswaschungen, Kaver-
nen), die mit Hilfe von 4-Arm-Kalibermessungen lokalisiert wurden; Platzierung des Packers
oberhalb von tonigen, in kaliberhaltigen Bohrlochbereichen.

»

Die Auslegung der Fracbehandlungen erfolgte unter Einbeziechung der dargestellten Risiken und
der daraus resultierenden Unsicherheiten vornehmlich nach technischen Gesichtspunkten. Dies
hatte zur Folge, dass die Behandlung nicht auf Erzeugung optimaler Rissdimensionen ausgerich-
tet werden konnte.

Ein Frackonzept war gefragt, welches unter den gegebenen technischen Rahmenbedingungen
und dem vorliegenden Kenntnisstand tiber das Reservoir ein Maximum an Effektivitit bezogen
auf die Stimulationswirkung ermoglichte.

6.6 Petrophysikalische Eigenschaften der Zielhorizonte

Die Entscheidung fir den Zielhorizont orientierte sich an der Mal3gabe, welche Formation die
glnstigsten petrophysikalischen Eigenschaften hat. Die Wahl fiel entsprechend aus die Basis-
sandsteine der Elbe-Folge. Weder die Sandsteine, die Konglomerate der Havel-Folge und die
Vulkanite (Unterrotliegend-Andesite) im Liegenden noch die Siltsteine der Havel-Wechselfolge
(Eldena-, Peckensen-, Mellin) im Hangenden wurden fiir die Behandlungen als direkte Nutzhori-
zonte ausgewiesen (Abb. 30).

Insbesondere die Siltsteinkomplexe mit zwischengelagerten Sandsteinlagen sollen fiir eventuell
folgende Behandlungen unberiihrt bleiben, da in diesen Bereichen z.T. mit Gasfihrung zu rech-
nen ist (siche Kapitel 2.5).

Mit der OH-Behandlung ist selbstverstindlich eine Beeinflussung der benachbarten Bereiche
nicht vollig ausgeschlossen. Der Fokus der Experimente lag jedoch allein auf dem Anschluss und
der Stimulierbarkeit der pordsen, gering-permeablen Matrix in den Zielhorizonten.

Die Differenzierung und Auswahl der Intervalle erfolgte anhand der vorliegenden Informationen
aus alten und neuen Kerndaten (Permeabilitit, Porositit, Mineralzusammensetzung) und aus

Bohrlochmessungen. Bei den Teufenangaben handelt es sich um korrigierte Teufen unterhalb
GOK.
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Abb. 30: Lithologie des OH-Intervalls der Bohrung E GrSk 3/90 | Huenges et al. 2002a/

Gamma Ray (GR)- und Permeabilitditsprofil im 1. Intervall
GR
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Permeabilitiat, mD; GR, GAPI

Abb. 31: Erstes Behandlungsintervall 4130 m bis 4190 m; Rotliegend Sandsteine (Elbebasissandsteine, vor-
wiegend Rambow-Schichten); fiir eine Beeinflussung der Rissinititerung (Schaffung kiinstlicher Schwdchezonen)
wurden Perforationen im offenen Bobrloch iiber eine Strecke von 1 m (4169 m bis 4170 m) nur im ersten Inter-
vall geschossen (Abb. A-17)
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Gamma Ray (GR)- und Permeabilitdtsprofil im 2. Intervall
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Abb. 32: Zweites Behandlungsintervall 4078 m bis 4116 my; Rotliegend Sandsteine (Elbebasissandsteine, El-
dena Schichten)
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Abb. 33a: Permeabilitits- und Transmissbilittsverteilung im OH-Intervall (3874 m bis 4294 m) auf Basis
von Kernuntersuchungen; die Transmissibilitit T ist als Interpolation zwischen den Messwerten dargestellt; Per-
meabilitatswerte ans Kernmessungen normal und parallel (plugs alle 33 cm mit @ 2,5 cm und 1. = 4 cm) zur
Schichtung der Formation, stationdre Durchstrimung mit Argon (Gas) und 0,1 molarer NaCl-Losung (Wasser)
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Abb. 33b: Porosititsverteilung im OH-Intervall ans Kernuntersuchungen von 1990 (Erdil Erdgas Berlin
GmbH) und aktuellen Kernuntersuchungen (GEZ) aus dem Jabhre 2001

Die in den Abbildungen 30 bis 33 dargestellten Gesteinseigenschaften spiegeln die ,,ungestorten®,
vermutlich bohrlochfernen Reservoirverhaltnisse wider. Die Parameter reprisentieren jedoch
nicht die aktuellen Verhiltnisse im bohrlochnahen Bereich.

Das erste Intervall wurde auf Grund der im Vergleich zum zweiten Intervall glinstigeren
petrophysikalischen Eigenschaften zur potenziellen Hauptzuflusszone deklariert. Das zweite In-
tervall zeigt deutlich geringere Porositits- und Permeabilititswerte, jedoch zum Teil auch Lagen
mit erhéhten Werten. Insgesamt weisen beide Intervalle eine breite Streuung der Permeabilititen
auf. Die Porosititswerte sind auf ihrer Skala ahnlich breit gestreut.

Die Messungen der natiirlichen Radioaktivitit des Gesteins (Gamma Ray — GR) reflektieren diese
Inhomogenititen und weisen auf das Fehlen von Barrieregesteinen bzw. —schichten in Form von
Tonsteinabschnitten groBBerer Machtigkeit hin. Im Hangenden des ersten Intervalls kann von der
Existenz eines tonigen Sandsteins ausgegangen werden. Das zweite Intervall zeigt deutlich héhere
Tonanteile, insbesondere im oberen Abschnitt. Dies macht sich auch in den Permeabilititswerten
bemerkbar. Das erste Intervall ist relativ zum gesamten OH-Intervall homogener ausgebildet.

Die spezifischen und kumulierten Transmissibilitdtswerte unterstitzen die These, dass im zweiten
Intervall eine Hauptflusszone vorhanden ist. Nach den ersten 276 m (3874 m bis ca. 4150 m)
liegt eine kumulierte Transmissibilitit von 1 Dm vor. In den darauf folgenden 40 m (bis ca. 4190
m) erhoht sie sich auf 4 Dm. In den darunter liegenden Schichten fallt die Transmissibilitit er-
neut deutlich ab, weshalb das kumulierte Niveau in etwa konstant bleibt. Fiir das OH-Intervall
bis 4230 m (356 m) stehen somit theoretisch ca. 4 Dm zur Verfiigung. Fiir beide Fracintervalle
kann eine kumulierte Transmissibilitdt und folglich durchschnittliche Permeabilitit ermittelt wer-
den aus der sich analog zu Kapitel 3.2 eine potenziell zur Verfiigung stehende Basisproduktivitit
berechnen lisst.
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. e Basis-
Intervalle Michtigkeit, Transrrgsmbmtat, produktivitit (L),
m m m?/h MPa
1. Fracintervall
(4130 — 4190 m), 60 3,54 9,87
2. Fracintervall
(4078 — 4118 m) 30 0,23 0,64

Tab. 9a: theoretische Produktivitit von Reservoirhorizonten der Bohrung E GrSk 3/ 90 im psendo-stationdren
Forderregime anf Basis von Abb. 33a und Abb. 33b und Glg. 8; Basisannabmen: dynamische 1 iskositit des
Fordermedinms: 1 cP, Formations-1"olumen-Faktor: 1, Skinfaktor: 0, Bobhrlochradins: 0,155 m, Drainageradi-
us: 1000 m

Die Basisproduktivitit im ersten Intervall fallt in das ,,best-case® Szenario aus Tab. 03 und kann
unter Berticksichtigung der Stimulationsfaktoren (FOI) fiir h6her permeable Formationen (Kapi-
tel 4.3.2) und entsprechend geeignetem technischen Design der Fracbehandlungen auf eine Ziel-
produktivitit von 20 bis 30 m?/h MPa gesteigert werden. Im zweiten Intervall sind hohe FOI
erforderlich, um in den Bereich der Zielproduktivititen vorzustof3en. Diese sind auf Grund ge-
ringerer Ausgangspermeabilititen nur iiber grof3e Risslingen und einen £-/-Zugewinn erreichbar
(Kapitel 4.3).

6.7 Ablauf der Fracbehandlungen

In jedem der beiden Intervalle wurde eine Fracbehandlung in Form eines Datafracs ohne Stiitz-
mittel vorgesehen. Sie diente als Vorbehandlung der Bestimmung des in situ Gebirgsverhaltens,
der Gebirgseigenschaften, der Druckverluste und des erzeugten Rissvolumens. Die nachgeschal-
tete Hauptbehandlung wurde mit Stitzmittelbeladung durchgefithrt und sollte idealerweise die
bereits erzeugten Risse erneut 6ffnen und die Stiitzmittel fiir ein langfristiges Offenhalten in den
Rissen platzieren.

Beide Behandlungen wurden mit annihernd denselben Fluidvolumina durchgefiithrt, was identi-
sche Verhiltnisse bei Data- und Hauptfrac in Bezug auf die resultierenden Rissvolumina erhoffen
lieB3. So konnten die benétigten Stiitzmittelmengen besser kalkuliert und ein angepasster Behand-
lungsplan erstellt werden (Fracdesign). Dies galt auch unter der Voraussetzung der Verwendung
der identischen Fluide in Bezug auf ihre rheologischen Eigenschaften.

Wiahrend der Datafracs wurden die in situ p,T-Bedingungen tber das Memory-Messgerit in der
Packereinheit aufgezeichnet (siche Packerkonfiguration). Am Bohrlochkopf wurden ebenfalls
Druck und Temperatur im Steigraum aufgezeichnet. So konnten unter anderem die Reibungs-
druckverluste in der Fracgarnitur fluidabhingig bestimmt werden.

Da die Garnitur mit Ausnahme des Endsttickes (Entfernen des Landenippels samt Messgerit) fir
den Hauptfrac beibehalten wurde, wurden ahnliche Bedingungen fir die nachfolgende Behand-
lung geschaffen.

Der Ringraum zwischen Fracgarnitur und Verrohrung war fluidgefullt (Salzwasser mit 1,12
g/cm?) und blieb wihrend der Behandlung offen und visuell tiberwacht.

Die Daten dienten in erster Linie der Ermittlung des mechanisch-hydraulischen Gebirgsverhal-
tens, d.h. der Bestimmung der Frac- und Schlie3druckgradienten bzw. der Magnituden der kleins-
ten horizontalen Hauptspannung. Letztere sind zusammen mit den petrophysikalischen Eigen-
schaften der Formation die wichtigsten Einflussgréflen bei der anschlieBenden Modellierung der
Risse mit Hilfe einer 3D-Fracsimulationssoftware’ (siche Kapitel 6.8.4ff und Appendix A).

Nach Beendigung der Datafracs und Ziechen des Memory-Messgerits wurden jeweils Tempera-
turlogs gefahren, deren Ergebnisse zusatzlich fiir die Risshohenauswertung verwendet wurden.

¢ FIELDPRO® FRACPRO™ der Fa. Resources Engineering Systems (RES), USA (MA)
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Der Hauptfrac wurde ohne eine in situ Druckaufzeichnung zur Vermeidung einer Zerstérung des
verwendeten Messgerits durch die stiitzmittelbeladenen Fracfluide (Slurry) durchgefihrt.

Auf Grund von Problemen mit der Einstellung bzw. Beibehaltung einer konstanten Fluidrheolo-
gie (Viskosititsinderungen) und den unbekannten Auswirkungen der Stiitzmittel konnten mit der
alleinigen Messung der Bohtlochkopfdriicke nur sehr ungenaue Aussagen tber die in situ Ver-
hiltnisse wihrend der Hauptfracs gemacht werden.

Vor dem ersten Datafrac und nach dem ersten Hauptfrac wurde ein Gestingelifttest zur Bestim-
mung der Produktivitit und ihrer Verinderung als Folge der Stimulation durchgefiihrt (Abb. 34).

/ Auswurfleitung
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Kiesschuttung

Abb. 34: Bobrioch E GrSk 3/ 90 Gestingelifigarnitur

Daten der Fordertests im 1. Intervall:
1) vor dem Datafrac:
i. 7 h Forderung, 12 h Druckaufbau
ii. 65,14 m® Fluid gefordert, mittlere Rate: 9,3 m®/h bei einer Depression
von ca. 80 bar (PL: 0,12 m?/hbat)
2) nach dem Hauptfrac:
i. 8 h Férderung
ii. 99,97 m? Fluid gefordert, mittlere Rate: 14,8 m?®/h bei einer Depression
von ca. 75 bar (PI: 0,20 m?/hbat)
Nach dem zweiten Hauptfrac, Ausbau der gesamten Garnitur und Aussptlen des Kieses wurde
ein Casinglifttest tber den vollen Querschnitt und das gesamte OH-Intervall gefahren (Abb. 35).
Dieser wurde mit dem Primarfordertest vor Beginn der Fracoperationen verglichen, um Aussa-
gen zur Gesamtproduktivititsentwicklung machen zu kénnen (Abb. 57).
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Abb. 35: Bobrioch E GrSk 3/ 90 mit Casinglifigarnitur
Alle Lifttests wurden als Stickstoffliftests ausgelegt (Abb. A-18).

6.8 Ergebnisse der Fracbehandlungen

Im Folgenden werden die Feldexperimente quantitativ beschrieben und ausgewertet. Im An-
schluss wird der Erkenntnisgewinn prasentiert.

6.8.1 Behandlungsprotokolle der Fracoperationen

Dargestellt werden die Behandlungsprotokolle inklusive der Druckverldufe der Vor- und Haupt-
behandlungen in den einzelnen Intervallen. Die Druckabfallphase ist nur eingeschrinkt wiederge-
geben. Sie wird jedoch vollstindig im Unterkapitel zur Druckabfallanalyse interpretiert.

Im Rahmen der Behandlungen wurde ein kationisches hydrophiles Gel (HTU-Gel) auf Polymer-
basis als Fracgel verwendet. Diesem wurde Zitronensdure zur Komplexierung der im Formati-
onsfluid gelésten Fe*'-Eisenionen zugegeben. Die Polymere kénnen vom Hersteller auf ge-
wunschte Zerfallstemperaturen eingestellt werden. Der Zerfall erfolgt rickstandsfrei in 16sliche
Hydrolysate.

Es wurden weiterhin keramische Stutzmittel (CarboLite) mit einer 20-40 mesh (0,63 mm) Kor-
nung verwendet.

82



6 FRAC-EXPERIMENTE IM IN-SITU GEOTHERMIELABOR

Erster Datafrac:

Stufe # kumul. Zeit Fluidtyp Fluidvolumen|Injektionsrate] kumul. Fluidvo-
(min) (m?) (m*/min) lumen
(m?)
1 66:00 HTU Gel_1,3% 38.5 0.50 38.50
2 77:00 HTU Gel_1,3% 111 1.01 49.61
3 83:00 HTU Gel_1,3% 9.1 1.52 58.73
4 93:00 HTU Gel_1,3% 20.2 2.02 78.93
5 101:00 HTU Gel_1,3% 19.8 2.48 98.77
6 113:00 Salzwasser (1,12) 29.8 2.48 128.53
—A— Bohrlochkopfdruck (bar) —&— Injektionsrate (L/min)
700 )—9— Bohrlochsohlendruck (bar)
; 5000
600
560 4000
560
420 3000
520
280 2000
480
140 1000
" LA\“
0 \ A A 0
4007, 30 60 2 120 150
Time (min)

Abb. 36: Bebandlungsplan nund Druckverlanf des ersten Datafrac; KET vor Frac: 4190 m
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Stufe | kumul. Zeit Fluidtyp Fluidvolumen | Stiitzmittel- | Injektionsrate, |Stitzmittel-| kumul.
# (min) (m?) konz. Slurry art Stitzm.
&/ (m?/min) (kg)
1 2:00 SHUT-IN 0 0 0 0.00
2 22:00 HTU_1,3% 41.6 0 2.08 0.00
3 28:00 HTU_1,3% 12.1 118.0 - 114.0 2.10-2.10 Carbo- 1402.25
1.t2040
4 35:00 HTU_1,3% 14.3 206.0 - 219.0 2.20 - 2.20 Carbo- 4439.34
1Lt2040
5 44:00 HTU_1,3% 15.9 269.0 - 280.0 1.90-1.98 Carbo- 8795.75
1Lt2040
6 56:00 Salzwasser (1,12 23.0 0-0 1.90-1.93 8795.75
g/em’)
7 556:00 SHUT-IN 0 0 0 8795.75
—4A— Bohrlochkopfdruck (bar) —@— Stiitzmittelkonzentration (g/L)
500 —e— Injektionsrate, clean (L/min) —— Injektionsrate, slurry (L/min) 700
4000 4000

400
3200

300
2400

200
1600

100
800

A A

o

Time (min)

100

560
3200

420
2400

280
1600

140
800

o

Abb. 37: Behandlungsplan und Druckverlauf des ersten Hanptfrae; KET nach Frac: 4140 m, d.h. ca. 980 1
Stiitzmittel sind in der Bobrung verblieben (bei ca. 19,6 1/ m Bobrlochkapazitit) — ca. 6 V'ol% bei einer Schiitt-
dichte der Stiitzmittel von 2 t/ nr’.
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Zweiter Datafrac:

Stufe # kumul. Zeit Fluidtyp Fluidvolumen|Injektionsrate] kumul. Fluidvo-
(min) (m3) (m3/min) lumen
(m?)
1 49:00 HTU Gel_1,3% 24.5 0.50 24.50
2 65:00 HTU Gel_1,3% 16.2 1.01 40.66
3 75:00 HTU Gel_1,3% 14.8 1.48 55.46
4 85:00 HTU Gel_1,3% 19.8 1.98 75.26
5 99:00 Salzwasser (1,12 27.7 1.98 102.98
g/em?)
—&— Bohrlochkopfdruck (bar) —O©— Bohrlochsohlendruck (bar)
700 —©€— Injektionsrate (L/min) 650
5000
560 600
4000
420 550
3000
280 500
2000
140 H—H__‘_‘ 450
1000
Z
0 \1 NCA Al A 400
%% 30 60 ) 120 150
Time (min)

Abb. 38: Behandlungsplan und Druckverlanf des sweiten Datafrac; KET vor Frae: 4117 m, KET nach Frac:
4122 m
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Zweiter Hauptfrac:

Stufe | kumul. Fluidtyp Fluidvolumen|  Stlitzmittel- Injektionsrate, | Statzmittel- | kumul.
# Zeit (m?) konz. Slurry art Stiitzm.
(min) 72) (m3/min) kg
1 2:00 SHUT-IN 0 0 0 0.00
2 30:00 HTU_1,3% 48.4 0 1.73 0.00
3 38:00 HTU_1,3% 13.8 95.0 1.79 Carbo-
1.t2040 1314.82
4 44:00 HTU_1,3% 10.6 180.0 - 183.0 1.88-1.88 Carbo-
1.t2040 3235.00
5 50:00 HTU_1,3% 10.5 225.2-222.5 1.90 - 1.90 Carbo-
1.t2040 5594.25
6 56:00 HTU_1,3% 10.7 271.4 - 288.3 1.92-2.00 Carbo-
1.t2040 8580.31
7 71:00 Salzwasser (1,12 25.7 0-0 1.69 - 1.74
g/cm’) 8580.31
8 571:00 SHUT-IN 0 0 0
8580.31
—&— Bohrlochkopfdruck (bar) —— Injektionsrate, slurry (L/min)
500 g Sutmitarensensaton 1) 3000
3000
600
400 2400

2400
480

1800

1200

600

Time (min)

Abb. 39: Behandlungsplan und Druckyverlauf des weiten Hauptfrac

6.8.2 Druckkurvenanalyse

Die unten stehende Matrix zeigt die relevanten Parameter der Behandlung, aus denen Informati-
onen iiber maximale Druckverluste abgeleitet und qualitative sowie quantitative Vergleiche zwi-
schen Vor- und Hauptbehandlungen sowie den Behandlungen untereinander angestellt werden
koénnen.
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# Parameter Datafrac #1 Hauptfrac #1 Datafrac #2 Hauptfrac #2
1.
max. Bohrlochsohlendruck,
586
bar
2.
max. Bohrlochkopfdruck, 452 503 449
bar
> Bohrlochkopfdruck
ohrlochkopfdruck vor
Shut-In, bar 459 390 403
4. 4
Bohrlochsohlendruck vor 579 606 605
Shut-In, bar

5. Reibungsdruckverluste Pg
bei Shut-In, bar 2370 2944 2260

6.

min. pnws bei Shut-In, bar 4® 40
7.

max. Stiitzmittelkonzentra-

tion, g/1 )

8.

max. Injektionsrate, 1/min 2011 2007

Rot 0. dunkel = maxc. Wert; Blau o. hell = min. Wert
mPI\"W/B = puy (vor Shut-In) — BISTP; mit pay pr = Paws mr
@ BISIP + P

& 2= Ppa T P (vor Shut-In) — (BISIP + pryp)

@ Py = Py (bei Shut-In) + p, , - BISIP

Tab. 10: Gemessene und berechnete Parameter der vier Frachehandlungen

Der Unterschied in den py,; ldsst sich auf unterschiedliche Tortuosititsverhiltnisse im bohrloch-
nahen Bereich der Bohrung zurtickfithren (siche Kapitel 4.4.2). Die Ergebnisse des Pressure Mat-
ching (sieche 6.8.4) deuten jedoch auf klare Unterschiede bei py; wiahrend Data- und Hauptfrac
hin. Dies wird mit Statzmitteleffekten (zusitzliche Reibungsverluste, Viskositits- und Dichteer-
hohung etc.) erklirt, die nicht in den Daten der Vorbehandlung enthalten sind.

Die Druckverluste im bohrlochnahen Bereich wihrend der Datafracs fallen dennoch relativ mo-
derat aus. Dies kann, in Hinblick auf eine ,hindernisfreiere® Rissausrichtung und -ausbreitung
(keine perforierten Rohre) in der Initiierungsphase, unter anderem auf die Behandlung eines OH-
Intervalls zurtickgefiihrt werden (Abb. 40). Hierbei wird gleichzeitig der Vorteil einer OH-
Komplettierung gegentiber verrohrten und perforierten Bohrléchern deutlich. Im letzteren Fall
sind aufwendige Messverfahren /Pretzschner 2002/ fur die individuelle in situ Bestimmung und
Orientierung der Perforationen entlang der Richtung der maximalen horizontalen Hauptspan-
nungsrichtung (Vorzugsrichtung der Rissausbreitung) notwendig. Meistens wird jedoch mit ei-
nem geringeren Phasenwinkel (z.B. 90°) zwischen den Schussachsen und/oder rotierenden Pet-
foratoren gearbeitet, um die Wahrscheinlichkeit der Ausrichtung in die Vorzugsrichtung der Riss-
ausbreitung zu erhohen. Fiir eine Verringerung der Druckverluste iiber die Perforationskanile, ist
entweder eine hohe Schussdichte in vertikaler Richtung und/oder groBere Austrittsquerschnitte
(groBere Ladungsenergie) erforderlich. Sowohl die Erhéhung der Anzahl der Perforationen als
auch die Vergroflerung der Perforationsladungen fihrt zu einer erh6hten Mikrorissbildung in
Folge der explosiven Risserzeugung und damit der tortuosititsinduzierten Druckverluste im
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bohrlochnahen Bereich (Abb. 40). Insgesamt sind dies Aspekte, die eine suboptimale Auslegung
oder gar Havarien (z. B. Screen-Out) zur Folge haben kénnen. Nicht zuletzt verursacht jede Ein-
zelmaf3nahme (Messungen, Ausrichtungen, multiple Perforationsintervalle) insgesamt hoéheren
ErschlieBungskosten.

Folglich sprechen eine Reihe von Argumenten fir OH-Komplettierung, die grundsitzlich jedoch
nur bei stabilen Bohtl6chern anwendbar sind. Im untersuchten Anwendungsfall wurde eine sehr
stabile Bohrlochwandung tber das gesamte OH-Intervall angetroffen, die selbst nach Perforati-
ons- und Fracarbeiten keine gravierenden Instabilititen oder Kalibererweiterungen aufwies.

............. -~ Zone dendritischer
Risse, erhohte
Tortuositat

Abb. 40: Beeinflussung der Druckverluste im bobrlochnahen Bereich und der lateralen Rissansbreitung durch
erhibte Tortuosititen im Falle verrobrter und perforierter Bobrungen; horizontaler Schnitt durch die Rissebene
(iiberarbeitet ans Wright et al. 1995)

Sowohl der erste als auch der zweite Datafrac wurden mit dem gleichen Fluidvolumen und der-
selben Fluidart der jeweiligen Hauptfracs durchgefithrt, um einen maximalen Informationsge-
winn fiir den optimalen Ablauf des Hauptfracs zu ermoglichen.

Wihrend des ersten Datafrac wurde ein Gel mit einer Viskositit von 150 cP (ermittelt als Fann-
Viskositit im Rheometer) verwendet. Angestrebt war jedoch urspriinglich eine Viskositit des
Gels von mindestens 1000 cP, die im Hauptfrac fiir den Stiitzmitteltransport benétigt wurde.
Zuletzt erfolgte das Nachpumpen einer Salzwasserstufe mit einer mittleren Dichte von 1,12
g/cm? um die hydrostatischen Verhiltnisse in der Bohrung wieder auszugleichen. Ansonsten
verbleibt das Gel bei einer Dichte von ca. 1 g/cm? als Fluidsdule im Bohtloch und fiihrt bei den
vorliegenden Reservoirdriicken (Dichteunterschieden) zu Uberdriicken am Bohrlochkopf am
Ende der Einschlussphase von 20-30 bar. Die dquivalenten Fluidvolumina miissen dann kontrol-
liert Gbertdgig abgefithrt werden, um den Druck fiir den nachfolgenden Fordertest vollstindig
abzubauen und zugleich erste Informationen zum hydraulischen Reservoirverhalten (Produktivi-
tat) zu erhalten.

Die letzte Stufe wird auch im Hauptfrac gefahren und dient hier der vollstindigen Verdringung
des stutzmittelbeladenen Fracgels aus dem Bohrloch in die Formation (displacement). das Gel
kann sonst zu einem Screen-Out im Bohrloch bzw. zu Verstopfungen beim abrupten Anhalten
der Pumpen (Shut-In) fithren (siche Druckabfallanalyse fiir den zweiten Hauptfrac).

88



6 FRAC-EXPERIMENTE IM IN-SITU GEOTHERMIELABOR

Die Druckaufzeichnung vor dem ersten Datafrac (Gestingelifttest und Wiederanstiegsphase)
deutet auf einen initialen Reservoirdruck von ca. 440 bar hin (10,64 bar/100m Porendruckgra-
dient) und liegt in der Nihe des gemessenen Ausgangswertes. Am Ende der Behandlung befand
sich in der Bohrung jeweils eine Fluidsdule bestehend aus Salzwasser mit einer Dichte von ca.
1,12 g/cm?® bis Gelindeoberkante gemill Behandlungsplan. Da zum Zeitpunkt des Shut-In die
Druckverluste p, im System verschwinden, ergibt sich der hydrostatische Druck p,, und daraus
abgeleitet die Dichte der Fluidsdule im Bohrloch gemal3 Glg. 24 als:

Piya = Poiasip = Pwnisip (Glg. 35)

6.8.2.1 Rissinitiierung am Beispiel der Datafracs

Es ist zu erkennen, dass die Driicke sowohl untertage als auch tbertage bereits wihrend der ers-
ten Behandlungsstufe rapide ansteigen. Die Formation nimmt den Druck sofort auf. Ein klarer
breakdown, als Indiz fiir eine Risserzeugung, ist jedoch nicht sichtbar. Die Druckkurve knickt
dem Anschein nach auf Grund des Erreichens und der Konstanthaltung des Injektionsratenni-
veaus von 0,5 m?/min ab. Spezifische Grunde hierfur kbnnen sein:

OH-Intervall (gro3e Infiltrationsfliche),

langsamer Druckaufbau,

Gebirge enthilt bereits einen Riss(e) oder ist natirlich gekliftet,
Reservoirmatrix ist destabilisiert (Bohtlochrandausbriiche, Schwachstellen etc.),
hohe Permeabilitit (im Bereich der Fracinitiierungszone),

Wiahrend der ersten Stufe steigen die Driicke kontinuierlich an. Nach ca. 46 min. nach Beginn der
Behandlung erreicht das Gel der ersten Stufe die Formation. Dies geht einher mit einem leicht
verzogerten, evtl. bedingt durch Kompressibilititseffekte, kurzen Anstieg (um ca. 10 bar) des
Bohrlochsohlendruckes, der daraufhin jedoch bis zum Ende der Behandlung, trotz der kontinu-
ierlichen Steigerung der Injektionsrate bis zu max. ca. 10 bar, oberhalb desselben Niveaus ver-
harrt. Dieser Druckanstieg kann auf die Steigerung der bohtlochnahen Druckverluste (Tortuosi-
tat) und auf einen Anstieg des Nettorissdruckes zurtickgefithrt werden. Wurde bis zum Zeitpunkt
des Kontaktes des hoher viskosen Gels mit der Formation kein Riss erzeugt, muss die Formation
bzw. das Intervall eine minimale Injektivitit von 0,25 m?®/h bar (bei ca. 0,6 Dm) aufweisen. Der
erste Gestingelifttest zeigte im identischen Intervall eine mittlere Férderrate von ca. 9 m?/h bei
einer Druckabsenkung von ca. 70 bar. Die daraus resultierende Produktivitit betrug mit 0,13
m?/h bar ca. die Hilfte der potenziellen Injektivitit wihrend des ersten Datafracs. Dieser Untet-
schied kann unter Umstinden auf eine Druckabhingigkeit der Permeabilitit oder auf das Vorlie-
gen einer Injektivitit natirlicher Klifte im Reservoir zuriickgefiihrt werden, die wahrend des
Fordertests bei der erzeugten Depression nicht aktiv waren. Trotzdem kann bereits hier eine
Rissinitiierung erfolgt sein, die jedoch nicht eindeutig aus den Aufzeichnungen abzulesen ist.
Nach dem Gel-Formationskontakt stellen sich jedoch andere Bedingungen ein. Obwohl die Vis-
kositit des Gels nicht das angestrebte Niveau erreicht hat, ist davon auszugehen, dass es ange-
sichts der tbertdgig gemessenen 150 cP und der Herstellerangaben eine in situ Restviskositit
beim Kontakt mit der Formation besitzt, die deutlich héher als die des vorab injizierten Salzwas-
sers liegt. Wird ein Wert von 100 cP angenommen, muss das Reservoir entsprechend den
zugrunde liegenden Gesetzmaligkeiten eine minimal um den Faktor Hundert gesteigerte Injekti-
vitit aufweisen, um die gleiche Menge an Fluid mit den nunmehr verinderten rheologischen Ei-
genschaften aufzunehmen. Der leichte Zuwachs des Druckes um 10 bar verringert diesen Faktor
nur um wenige Prozente (ca. 8%). Dies ist nicht mehr mit leichten Verinderungen der petrophy-
sikalischen Parameter bzw. des Zustandes der Formation erklarbar. Im Gegenteil, es ist zu erwar-
ten, dass das Fluid mit hoherer Viskositit eher fur deutlich gesteigerte Reibungsdruckverluste
beim Durchstrémen schmaler Klifte oder FlieBkanile im Vergleich zum Salzwasser sorgt. Der
gemessene Druckanstieg kann zum Teil auch hierher rithren.
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Ist die Injektivitit nicht sprunghaft angestiegen, bleiben nur zwei Alternativen iibrig:

1. Das Gel ist zerfallen und besitzt eine Viskositit dhnlich der des Salzwassers und natiirliche
Wegsamkeiten zur Gewihrleistung einer entsprechenden Injektivitit liegen vor.

Dies ist unwahrscheinlich, da zum einen vom Hersteller andere Angaben in Bezug auf die
Gelstabilitit gemacht wurden und zum anderen das Problem der Injektivititserhéhung bei h6he-
ren FlieBraten (von 0,5 bis 2,5 m®/min) erneut zu hinterfragen ist.

2. Im Gebirge wurden hydraulische Risse erzeugt, die tiber ihre Konduktivitat eine ausreichende
Injektivitit erzeugen und somit einen kontinuierlichen Druckanstieg verhindern (,,hydrauli-
sche Ventile®). Die Konduktivitit der Risse ist dabei so grof3, dass die verinderte Fluidrheo-
logie nicht zu bedeutend héheren Bohrlochsohlendriicken durch gesteigerte Reibungsdruck-
verluste fiihrt.

Der unter Punkt 2 geschilderte Zusammenhang wird sowohl fir den Fall des ersten als auch des
zweiten Datafracs angenommen.

Wihrend der beiden Hauptfracs wurde eine konstante Flierate gefahren. Basierend auf den Da-
tafracergebnissen und unter Berticksichtigung von Stiitzmitteleinflissen wurde diese auf die ver-
figbaren technischen Kapazititen abgestimmt. Die Magnituden der gemessenen Bohrlochkopf-
driicke bewegten sich dabei auf dem jeweils vergleichbaren Niveau des Datafracs. Die Bohrloch-
sohlendriicke kénnen nur abgeschitzt bzw. modelliert werden.

6.8.2.2 Druckverluste im System

Die Steigerung der Injektionsraten von 0,5 bis 2,5 m?/min und zusitzlich die sprunghaften An-
stiege der Bohrlochkopfdriicke fithren zu keiner vergleichbaren Verinderung der Bohrlochsoh-
lendriicke. Der Druckanstieg pflanzt sich nicht proportional bis zur Bohtlochsohle fort, sondern
wird durch erhebliche Reibungsdruckverluste in der Fracgarnitur kompensiert.

Die Ermittlung dieser Reibungsdruckverluste erfolgte anhand der gemessenen Druckunterschie-
de (ibertage zu untertage) und wurde wegen der variierenden Dichteverhiltnisse des im Strang
befindlichen Behandlungsfluids als Min-Max-Abschitzung durchgefiihrt. Die Druckverluste
konnten auf diese Weise nur fir die Datafracs eindeutig ermittelt werden. Wihrend des
Hauptfracs liegen diese, so die Annahme, auf einem dhnlichen Niveau. Die Reibungsdruckverlus-
te wahrend der zweiten Behandlung sind besser von Data- auf Hauptfrac Gibertragbar, da diesmal
bis auf die Stitzmittelzugabe rheologisch identische Fluide verwendet wurden. Der Einfluss der
Stiitzmittel wurde modelltechnisch dargestellt.

Py = f(g,)= Pun, — Pon, t Piya, (Glg. 36)
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Druckverluste DF1 vs. DF2

450
400
350

APy, > AP, , fiir ¢ > 600 I/min by

Upg, (2000 cP) > 1, (150 cP)

N N W
o U O
o O O

Druckverlust , bar
—
(€]
o

100

50
0 < !
0 500 1.000 1.500 2.000 2.500 3.000

Fliessrate, I/min

¢ Delta P_f max DF2 O Delta P_f min DF2 A Delta P_f max DF1 O Delta P_f min DF1

Abb. 41: Bestimmung der Reibungsdruckverluste wihrend des ersten und oveiten Datafracs

Gemil} Gleichung 25 kann der Anstieg von p,, nach Kontakt mit dem héher viskosen Gel auch
auf einen Anstieg von py,, zuriickgefuhrt werden, der auf die verinderte Rheologie entsprechend
reagiert.

In linear-elastischen Rissmodellen ist py,, proportional zur 2#+1 — Wurzel der effektiven dynami-
schen Fracfluidviskositit (mit #=1 fiir lineare Fluide) /Wright et al. 1993/.

1
P 18 (Glg. 37)

Bezogen auf das Beispiel des ersten Datafracs bedeutet diese Beziechung, dass beim Eintritt des
hoher viskosen Gels (150 cP) in den Riss, py,, um das mindestens Finffache gegentiber dem py,,,
welcher mit dem vorverpumpten Wasser (< 1 cP) erzeugt wurde, ansteigt. Dies ist nur dann er-
kldrbar, wenn vor diesem Zeitpunkt noch kein Riss und damit auch noch kein p,,, vorhanden
war, oder aber der vorliegende p,,, in einem wie auch immer gearteten Riss ein Niveau von max.
2 bar hatte. Letzteres wiirde lediglich minimale Rissdimensionen zulassen, die keinen wesentli-
chen Beitrag zu einem Injektivititszuwachs leisten kénnten.

Es ist an dieser Stelle demnach klar, dass ein Riss bzw. Risse spitestens beim Eintrag des Gels
erzeugt worden sein muss/mussen. Nicht eindeutig ist jedoch, ob es bereits frither zu einer Riss-
initilerung gekommen ist, oder ob die anfinglichen Injektivititszuwachse durch eine druckabhin-
gige Verinderung der Matrixeigenschaften erreicht wurden.

Eine Antwort auf diese Fragen kann die grafische Auswertung der Druckabfallphase nach dem
Shut-In liefern. Es ldsst sich auf diese Weise der Zeitpunkt und demnach der Druck ermitteln, bei
dem sich ein vorliegender Riss wieder schlief3t. Die hieraus gewonnen Ergebnisse sind zugleich
die Modelleingabewerte fiir das anschlieBende Pressure-Matching zur Bestimmung der Rissdi-
mensionen.
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6.8.2.3 Druckabfallanalyse

Die Druckabfallanalyse der Shut-In-Phase ist eine Moglichkeit, den RissschlieBdruck p, zu ermit-
teln. Aufgetragen tGber der Quadratwurzel der Zeit nimmt der Druckabfall mit zunehmender
Shut-In-Dauer einen linearen Verlauf an. Schlie3t sich ein vorhandener Riss, erfolgt eine markan-
te Inklinationsinderung der Druckkurve. Der in situ Druck zu diesem Zeitpunkt entspricht dem
Rissschlie3druck, unter Berticksichtigung eines leicht erh6hten Porendruckes an den Rissfldchen.
Das zugrunde liegende Prinzip ist der Wechsel zwischen vornehmlich rissdominiertem (linear;
Fluidabfluss tber den offenen Riss und dessen Fliche) und matrixdominiertem (radial; Flui-
dabfluss hauptsichlich tber die Matrix) Abfluss der im Bohrloch und Riss befindlichen Fluide.
Die Bestimmung des wirklichen p, ist nur im Falle eines nicht abgestiitzten Risses moglich. Die
Gegenwart von Stutzmitteln im Riss kann die Analyse erheblich verfilschen /Economides et al.
1989/. Die Analyse wird deshalb in der Regel bei der Auswertung von Mini- bzw. Datafracs an-
gewendet.

Verschiedene Griinde fithren jedoch oft zu einem undeutlichen Ubergang zwischen den FlieBre-
gimen und daher zu mehrdeutigen Analysen:

» hohe Matrixpermeabilititen (bilineares Flie3regime),

« geringer Konduktivitidtskontrast zwischen Riss und Matrix,

« unvollstindige und uneinheitliche RissschlieBung,

« heterogene Spannungsverteilung innerhalb des Behandlungsintervalls,
« multiple Risse, komplexes Risswachstum.

Bei der Interpretation von Bohrlochkopfdaten kénnen erhebliche Storeffekte durch eine tempe-
raturabhingige Verinderung der Hydrostatik im Bohtloch auftreten /Shaoul et al. 2001/.

Ein besonders deutlicher FlieSregimewechsel zeichnet sich dann ab, wenn die Matrix (der bohr-
lochnahe Bereich) sehr geringpermeabel oder stark geschidigt ist, so dass ein maximaler Trans-
missibilititskontrast zwischen dem offenen Riss und der Matrix besteht. Schlie3t sich der Riss,
kommt es in der Folge zu einer Anderung der Druckabfallrate.

Die Richtung der Anderung der Druckabfallrate ist dabei abhiingig von dem relativen Verhiltnis
zwischen Riss- und Formationsparametern /Nolte 1982/.

Neben den Datafracs wurden auch die Hauptfracs mit Hilfe dieser Methode analysiert. Da bei
letzteren keine in situ Druckaufzeichnung erfolgte, wurde der zu erwartende Bohrlochsohlen-
druck auf der Basis von Annahmen zur Hydrostatik zum Zeitpunkt des Einschlusses und von
Modellergebnissen berechnet. Kénnen aus den Hauptfracdaten ebenfalls Informationen zum
RissschlieBdruck gewonnen werden, deutet dies auf eine RissschlieBung am Bohrloch hin (Per-
meabilititskontrast nicht mehr vorhanden). Der Umkehrschluss ist demnach, dass der erzeugte
Riss offensichtlich ungentigend abgestiitzt wurde bzw. eine mangelhafte hydraulische Anbindung
(tie-back) an das Bohrloch aufweist.

Die Abbildungen stellen die Druckkurven der Shut-In-Phasen der einzelnen Behandlungen dar.
Diese sind iiber unterschiedlich skalierte Zeitachsen aufgetragen. Die Skalierung erfolgt dabei zur
Identifikation des Steigungswechsels entweder iiber #/” oder der G-Funktion von 7, (Nolte-Zeit).
Die G-Funktion ist die Quadratwurzel der Nolte-Zeit /Fieldpro 2002a/.

f(G) =ty (Glg. 38)
ty =12 —(t=t,V2 1> = NolwZeit (Glg. 38a)

Der Wert #,entspricht dem Zeitpunkt des Shut-In.
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ErfahrungsgemifB werden Analyseplots mit #/? Skalierung zur Identifikation des P, bei Verwen-

dung von Fluid mit geringen Wall-Building Koeffizienten und G-Funktions Analyseplots, fur die
Auswertung von Behandlungen, bei denen Fluide mit hohen Wall-Building Koeffizienten einge-

setzt wurden, angewendet /Economides et al. 1989/.
Tabelle 11 enthalt die zusammengefassten numerischen Angaben zu den Analysen.
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Abb. 42: Druckabfallphase des ersten Datafrac; Bohrlochsoblendruck anfgetragen iiber f{G) sowie deren 1. Ablei-

tungeny vertikale Linien markieren den Zeitpunkt des RissschliefSens
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ADbb. 43: Shut-In-Phase des ersten Hauptfrac; Bobrlochkopfdruck aufzetragen iiber f{G)
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Bohrlochkopfdruck (bar)

60

54

48

42

36

30

100 140 180 220 260 300
Time (min)

ADbb. 44: Ausschnitt des relevanten Bereiches der Druckabfallknrve des ersten Hauptfrac; Bobrlochkopfdruck anfge-
tragen siber £’y Hinweis anf multiple RissschliefSereignisse (vertikale Linien) iiber eine Zeitspanne von insgesamt 77
min; P, bei ca. 501 bar (12,1 bar/ 100m)
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ADbb. 45: Shut-In-Phase des weiten Datafrac; Bobriochkopf- und Bobrlochsoblendruck anfgetragen iiber f{G)
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Die multiplen Neigungswechsel der linearen Abschnitte der Druckabfallkurve nach dem ersten
Hauptfrac kénnen sowohl durch eine Verinderung des hydraulischen Flielregimes als auch
durch die Variation der Kompressibilitit des Gesamtsystems erklirt werden. Nur die Dekom-
pression des Systems bei der RissschlieBung bzw. die Erh6hung der Steifigkeit kann einen schlag-
artig steileren linearen Druckabfall als zuvor beobachtet bewirken. Dies ermdglicht in diesem Fall
keine eindeutige Identifizierung des RissschlieBereignisses. Im Zweifelsfall muss daher die spatere
Risseinschlusszeit gewihlt werden.

Die Shut-In-Phase des zweiten Hauptfracs konnte auf Grund eines Screen-Out im Fracstrang
nicht ausgewertet werden.

Datafrac#1 | Hauptfrac #1 Datafrac #2 | Hauptfrac #2
p,T-Memoryteufe, Dy, m 4133,5 4083
Reservoirdruck, pr, bar 440-441 438-440
Porendruckgradient,
bar/100m 10,66 10,75
Pumpdauer, #, min 114 54 98 69
Shut-In Zeit, ¢, min 124 56 98 71
ISIP, bar 109 (106®) 139 (121®) 169 (166®) 172 (1719)
BISIP, bar 562 (5599) 5920 (574M) 601 (5979) 604 (603M)
ISIP-Differenz (HF-DF), 30-15 35
bar
BISIP Differenz (HF-DF), 30-16 36
bar
Mittlerer Hydrostatischer
Druck am Memory @ ISIP, 453 453 431-4320 431-432®
Phyd, bar
Hydrostatischer Druckgra-
dient @ ISIP, bar/100m 10,96 10,96 10,57 10,57
Shut-In Dauet, Asi, min 1338 591 128 936*
A, min 35 166) - 216) 1 -
Ppewb (Bohtlochkopf), bar 79 716 - 7760) 160 -
Peis (in situ), bar 525 (5124) 5246) - 530 590 -
gemessener SchlieBdruck-
gradient , dpcis/dz, 12,7 (12,4@) - 14,5 -
bar/100m
berechneter Schlie3druck-
gradient , d(pc 12,5 - 12,6 12,7 - 12,8 14,3 -
wh+ Phyd)/dz, bar/100m
Ppetmas (BISIP-P,), bar 37 (509) 62 - 68 1 -
o (44 - 50)
Pc— PR, bar 84 (71¥) 86 164 -

@ berechnet mit p@,d@ ) Pya = BISIP (DF) - ISIP (DF) ® nach 1 min. Shut-In

@ Ergebnis der Druckabfallanalyse des ersten Datafrac durchgefiihrt von de Pater, H., TU Delft,
2002 @ aus slurry efficiency @ aus dp/dG Neigungsabfall
* unter Vorbehalt auf Grund des Behandlungsablaufes (Risseinschluss nicht auswertbar)

Tab. 11: Druckabfallanalysen der 4 Fracbehandlungen

Das SchlieBdruckniveau im ersten Intervall befindet sich beim Datafrac 84 bar und beim
Hauptfrac 86 bar oberhalb des Reservoirdrucks. Dies ldsst im Hinblick auf den Gesamtablauf der
Behandlung auf eine frithe Rissinitiierung, eventuell bereits wihrend des Verpressens des Salz-
wassers im Vorfeld der ersten Stufe, riickschlieBen. Im zweiten Intervall verdoppelt sich dieser
Abstand, gleichzeitig sind jedoch die maximalen Nettorissdriicke um mehr als zwei Drittel (siche
Datafracvergleich) geringer. Die Beobachtungen zeigen, dass in héher permeablen Formationen
mit hoheren Nettorissdriicken zu rechnen ist, die den Matrixabfluss kompensieren miissen.
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Der Einfluss der Fluidrheologie auf die Magnitude von py,, bleibt offen (siche Abschnitt Rheolo-
gieffekte); in jedem Fall beeinflusst sie aber die Druckverluste (Abb. 47).

Bei einer Sampling-Rate von 1 min sind keine ,,Water-Hammer* Effekte sichtbar, die auf eine
gute Kommunikation zwischen einem erzeugten Riss und dem Bohrloch hindeuten wiirden. Die
geringe Auflosung der Daten lie3 eine Erfassung der kurzlebigen Effekte auch nicht erwarten.

Da wihrend der Hauptbehandlungen keine Bohrlochsohlendriicke aufgezeichnet wurden, sind
die korrespondierenden Driicke (BISIP) unter Verwendung der aus den Vorbehandlungen ermit-
telten Angaben zur hydrostatischen Druckverteilung im Bohrloch zum Zeitpunkt des Einschlus-
ses kalkuliert worden.

Das fur die Risssimulation verwendete Modell errechnete ebenfalls BISIP-Werte aus den Anga-
ben zur Formation und den hydraulischen Bedingungen im Bohrloch. Die Werte liegen 3 bar
(595 bar erster Hauptfrac) und 18 bar (622 bar zweiter Hauptfrac) tiber den Tabellenwerten.

Der Druckabfall nach dem ersten Hauptfrac zeigt bei groflen Einschlusszeiten und abgebauter
Fluideffizienz uberraschenderweise charakteristische Indizien fiir weitere Rissschlieereignisse
(Abb. 44). Ahnliche Effekte kénnen im Laufe von Einschlussphasen durch eine Verinderung der
Ringraumdruckbedingungen hervorgerufen werden. Im Falle der durchgefiihrten Fracoperatio-
nen handelte es sich jedoch um einen offenen Ringraum (Kontrolle der Packerumliufigkeit) in
dem weitgehend statische Bedingungen herrschten.

Identifizierbare Risseinschlussereignisse, unabhingig davon wann diese sich ereignet haben, las-
sen die Vermutung zu, dass sich der Riss am Bohtloch bei Abnahme des Druckes weitgehend
geschlossen hat. Der Riss kann dabei noch eine Rest6ffnungsweite besitzen, jedoch ist diese und
die daraus resultierende Risskonduktivitit so gering, dass der Abfluss aus dem Bohrtloch nicht
mehr primir linear Gber den Riss, sondern radial iber die gesamte Matrix, inklusive Riss, erfolgt.
Der Riss hat an dieser Stelle keinen entscheidenden bzw. sichtbaren Einfluss mehr auf die hyd-
raulischen Zu- bzw. Abflussbedingungen.

Die Ruckfihrung dieses Verhaltens auf hohe Konduktivititskontraste zwischen der Matrix und
einem abgestiitztem Riss ist nur dann theoretisch erklirbar, wenn der Riss sich abrupt tiber dem
eingebrachten Stiitzmittel geschlossen hatte. Durch die schlagartig verringerte Rissweite fallt die
Risskonduktivitit (Kompaktion der Stutzmittelpackung im Riss) /Sato et al. 1998/ und folglich
auch die Abflussrate tiber den Riss ab. Das Abflussregime wire in dieser Situation stets rissdomi-
niert, d.h. linear bis bilinear, und wiirde auf Grund des hohen Durchlissigkeitskontrastes keine
radiale Charakteristik aufweisen. Zudem ist ein abruptes RissschlieSen und damit eine plétzliche
Abnahme des Rissvolumens nur theoretisch mit einer plétzlichen Zunahme der Abflussrate (Lea-
koff) physikalisch erkldrbar. Der Abfluss und demnach der Druckabfall im Bohrloch ist aber ein
kontinuierlicher, je nach Eigenschaften von Fluid, Gestein und Rissdimensionen langsam ablau-
fender Prozess, der ein solches Verhalten nicht erkliren und erkennen lisst.

Aus Abb. 44 ist ferner zu erkennen, dass es sich offensichtlich beim ersten Hauptfrac um multip-
le Ubergangsphasen handelt, die auf mehrere RissschlieBereignisse hindeuten. Da jedoch die
Druckunterschiede zwischen den Ereignissen sich nur im Bereich weniger bar abspielen, hat dies
keine grofleren Auswirkungen auf den abgeleiteten globalen Schlie3druckgradienten der Formati-
on. Es ist jedoch ein Indiz fiir einen uneinheitlichen RissschlieBungsvorgang.

Wird der p, aus Abb. 44 zugrunde gelegt zeigt sich, dass sich das p-Niveau im ersten Intervall
zwischen den Behandlungen verindert. Die Indikation auf ein RissschlieBereignisses beim Da-
tafrac ist nur sehr schwach, doch grundsitzlich interpretierbar. Fin variierendes Niveau kann
auch durch eine Rissinitiierung und -ausbreitung in unterschiedlichen Formationsabschnitten
begriindet werden. Vorstellbar ist, dass wihrend des Hauptfracs unter Verwendung des hoher
viskosen Fluids ein zuvor wegen zu hoher Leakoff-Werte (hoherer Permeabilitit) nicht beein-
flusster Formationsabschnitt mit einem geringeren SchlieBdruckgradienten angesprochen wurde.
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An den Stellen, wo trotz alledem die SchlieBdruckgradienten (Vergleich zwischen Data- und
Hauptfrac) im ersten Intervall noch zu einer guten Ubereinstimmung fiihren, zeigen die Daten
der zweiten Behandlung groBere Abweichungen. Dies wird unter anderem darauf zurtickgefihrt,
dass die Einschlussphase nach dem Datafrac wesentlich kiirzer und somit das spatere Druckver-
halten nicht mehr exakt nachvollziehbar war. Fine weitere Erklirung fiir das Verhalten ist, dass
mit den beiden Behandlungen Bereiche angesprochen wurden, in denen unterschiedliche Span-
nungszustinde herrschten und/oder multiple Risse mit abweichenden Eigenschaften erzeugt
wurden. Die Auswertung des zweiten Hauptfracs ist generell nur unter Vorbehalt méglich, da es
am Ende der Behandlung offensichtlich zu einer Zusetzung des Ende des Stranges mit ausgefal-
lenen Stttzmitteln gekommen ist (der Strang musste geschlossen ausgebaut werden). Ein Teil des
Stiitzmittel (max. 7-8 Vol%) verblieb demnach im Bohrloch. Durch die Verstopfung wurde die
hydraulische Kommunikation zwischen Bohtlochkopf (Druckaufnehmer) und Bohrlochsohle
vollstindig oder teilweise unterbrochen, folglich kann der gemessene Druckabfall nicht eindeutig
ausgewertet werden. Es wird daher auf die Ergebnisse aus der Datafracanalyse in Bezug auf re-
prasentative SchlieBdruckgradienten verwiesen.

Festzuhalten bleibt, dass das zweite Behandlungsintervall tendenziell héhere SchlieBdriicke, aber
geringere ISIP-/BISIP-Differenzen zwischen DF und MF aufweist. Letzteres wird auf stirker
ausgeprigte Rheologieeffekte auf Grund von Viskosititsvarianzen des Fracfluids (~ Faktor 10)
und hoheren Reservoirpermeabilititen (~ Faktor 10-100) im ersten Intervall zurtickgefiihrt.

6.8.2.4 Einfluss der Fluidrheologie auf den Nettorissdruck

Abbildung 47 zeigt den direkten Vergleich zwischen dem Data- und Hauptfrac im ersten Inter-
vall. Der Vergleich fithrt zu zwei Beobachtungen und daraus abgeleiteten Thesen:

MF1 (1000 cP)/DF1 (150cP) MF1 Injektionsrate

—v— DF1 Injektionsrate

600 —<— MF1 Bohrlochkopfdruck - 5000
1 - —O— DF1 Bohrlochkopfdruck _ 4500
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o | g A T 2
o, - 3500 g
[T 1 (@)
= - 3000 3
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Abb. 47: Vergleich der Vor- und Hauptbehandlung im ersten Intervall fiir eine Untersuchung des Rheologie-
einflusses anf die Nettorissdriicke
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1) Ahnliche Bohrlochkopfdriicke bei gleichen Injektionsraten (ca. 421 bar bei 2030
1/min) lassen auf dhnliche Reibungsdruckverluste riickschlieBen. Dies bedeutet, dass
eine relative Unempfindlichkeit der Reibungsdruckverluste gegeniiber der Fluidrheo-
logie und/oder sogar eine Verminderung der Reibungsdruckverluste bei Verwendung
des hoher viskosen Gels vorliegt (Verringerung der Turbulenzeffekte bei hoher visko-
sem Gel).

2) Kleine Diskrepanzen (20 bar) zwischen den gemessenen ISIP-Werten sprechen fiir
eine geringe Abhingigkeit der Nettorissdriicke von der Fluidrheologie.

Bei der Durchfiihrung des ersten Minifrac wurde der Bohrlochsohlendruck mit Hilfe einer
Drucksonde (Memory) aufgezeichnet. Der BISIP konnte aus diesen Daten grafisch ermittelt
werden. Er liegt bei 562 bar. Die Kenntnis der Einbauteufe und des ISIP (109 bar) erméglichte
die Bestimmung des wirksamen hydrostatischen Druckes der sich bei ca. 453 bar befand (ca. 11
bar/100m). Es konnten so auch die realen Druckverluste im System festgestellt werden. Es ergab
sich ein maximaler Wert von 436 bar bei ca. 2500 1/min FlieBrate. Wihrend des Hauptfrac fand
lediglich eine tbertigige Druckaufzeichnung statt. Aus den Daten ist ersichtlich, dass sich der
ISIP bei 139 bar einstellte.

Der Minifrac wurde mit einer mittleren Fluidviskositit (appatent viscosity #,,) von 150 mPa s
(bei ca. 5°C) gefahren. Fiir den Hauptfrac wurde ein Fluid mit einer Viskositit von g, = 1300 cP
(bei ca. 5°C) fur eine bessere Tragfihigkeit der Stitzmittel in den Riss und eine geringere Ab-
flussrate (Leakoff-Rate) tiber die Matrix eingesetzt.

Das ISIP,. : ISIP;: Verhiltnis liegt bei ca. 1:0,8 und legt die Vermutung von geringfiigigen py,,
Varianzen bei der Verwendung von Fracfluiden mit deutlich unterschiedlicher Rheologie in iden-
tischen Formationsintervallen (identische Schlief3driicke) nahe. Werden jedoch die maximalen py,,
aus Tab. 11 beriicksichtigt, zeigt sich, dass im Data-/Hauptfracvergleich py,, um das ca. 1,7-fache
zugenommen hat. Eine Verdopplung der Nettorissdricke wiirde mit linear-elatischen Rissaus-
breitungsmodellen korrespondieren, die andererseits wesentlich geringere absolute Werte simulie-
ren. Dies deutet auf eine Unstimmigkeit hin, die es zu klaren gilt.

Bei der Analyse sind demnach unter Einbeziehung der Ergebnisse aus Tab. 11 folgende Punkte
zu beachten:

1. Die hydrostatischen Verhiltnisse im Bohrloch nach dem Hauptfrac wurden auf Grundlage
der Ergebnisse des Datafrac ermittelt.

2. Eine parallele Druckabfallanalyse des Datafrac ergab ein um 13 bar geringeres Schlie3-
druckniveau.

3. Ungenauigkeit bei der Bestimmung des wahren ISIP bzw. BISIP (,,Water-Hammer*-
Effekte, siche 2.).

Werden die genannten Punkte berticksichtigt, verschlechtert sich zunichst die Vergleichbarkeit
der Behandlungsergebnisse. Tendenziell ergibt sich jedoch eine Verringerung der Nettoriss-
druckdifferenzen und damit eine Abnahme der Gultigkeit linear-elastischer Modellansitze. In
Abb. 48 wird zur Verdeutlichung auf die angesprochenen ,,Water-Hammer* Effekte eingegan-
gen.
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Abb. 48: Riickwirtsextrapolation des ISIP (MF1) nach Abklingen der dynamischen Effekte (Water-
Hammer), die zum Zeitpunkt des Bobrlocheinschlusses (abruptes Abschlaten der Pumpen) anftreten | Wright et
al. 1993/.

Wihrend des ersten Hauptfracs wurden die Bohrlochkopfdruckdaten manuell mit einer 10 s
Samplingrate aufgezeichnet. Durch die Verringerung der Samplingrate wurden dynamische Ef-
fekte (Water-Hammer) beim Einschluss andeutungsweise sichtbar (Abb. 48). Da die dynamischen
Effekte in der Regel ca. einigelOer Sekunden nach dem Einschluss auftreten und dann abklingen,
zeigt die 60 s Samplingrate diese Effekte nicht. Die Korrektur des ISIP durch Riickwirtsextrapo-
lation der Druckkurve nach Abklingen der dynamischen Effekte ergab einen verringerten wirkli-
chen ISIP von ca. 130 bar. Somit verringert sich die Diskrepanz zwischen Datafrac und
Hauptfrac um weitere 9 bar auf lediglich 21 bar (309 psi). Es ist zu erwarten, dass bei einer Erh6-
hung der Samplingrate auf 1 s die dynamischen Effekte noch besser sichtbar werden, und folglich
eine weitere Korrektur des ISIP, im Sinne einer Reduzierung, vorgenommen werden muss. Eine
weitere Anniherung der ISIP-Daten fithrt damit zu einer Verstirkung der zweiten These aus dem
Datenvergleich.

Nichtsdestotrotz verbleibt eine effektive Nettorissdruckzunahme bei der Erhéhung der Fluid-
viskositit im Rahmen des Hauptfracs. Dies wird auf einen verringerten Leakoff-Koeffizienten
zurtickgefithrt. Diese Zunahme kann jedoch auf Grund der genannten Aspekte nicht eindeutig
quantifiziert werden. Vermutlich wird der Zuwachs deutlich unterhalb der durch linear-elastische
Rissmodelle prognostizierten Erhohung liegen.

6.8.2.5 Einfluss der Fluiddichte auf den Druckabfall

Die Berechnung von p,, fir groBere Einschlusszeiten (z.B. p, bei A7) aus den Angaben zu p, , zum
Zeitpunkt des Shut-In (BISIP-ISIP) fithrt zu héheren Werten als real vorhanden. Dies resultiert
aus der Tatsache, dass mit dem allgemeinen Druckabfall auch eine Reduzierung der Druckdiffe-
renz zwischen Bohtlochsohle und Bohtlochkopf zu verzeichnen ist (siche Abb. 49 und 50).
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Der Differenzdruck nihert bei zunehmender Shut-In Dauer dem Reservoirdruck an. Der Boht-
lochsohlendruck fillt jedoch schneller ab als der Bohrlochkopfdruck. Die Angleichungsphase ist
durch eine Verinderung der hydrostatischen Druckverteilung im Bohrloch (oberhalb der
Messteufe), durch Kompressibilititseffekte oder durch einen Anstieg des Reservoirdruckes py zu
erkliren. Der Anstieg von py ist in der Druckabfallkurve dann nicht sichtbar, wenn der in situ
Druck iber dem Reservoirdruck liegt. Der Anstieg ist also nur mittelbar, da er den steileren
Druckabfall kompensiert, erkennbar. Indirekt hat die Zunahme von P, gemil3 Glg. 32 zudem
einen Finfluss auf p. Hervorgerufen worden sein kénnte ein solcher Anstieg durch einen An-
schluss eines Reservoirbereichs auf einem hoheren Druckniveau (z.B. mit Freigasfiihrung).

Ein Absinken des hydrostatischen Drucks durch das Fallen des Pegels ist auszuschlielen, da
Letzteres nicht beobachtet wurde. Theoretisch auszuschlieen sind ebenfalls Entgasungserschei-
nungen aus der stehenden Fluidsdule. Dies hitte eine Dichtereduzierung zur Folge gehabt. Da
jedoch die injizierten Fluide keine bzw. kaum gel6ste Gasanteile besallen, und ein Austausch mit
Formationswasser, welches nachweislich geloste Gasanteile besitzt, zu diesem Zeitpunkt noch
nicht erfolgt ist.

Wihrend der Druckabfallphase gab es einen Temperaturanstieg von ca. 72°C auf ca. 110 °C in
situ. Die Temperaturerh6hung bewirkte eine Ausdehnung des Stranges und somit eine Volumen-
zunahme. Letztere verursacht einen zusitzlichen Abfall des Bohrlochkopfdruckes, nicht aber des
Bohtlochsohlendtruckes, da das Gewicht der Fluidsdule konstant bleibt.

Wird der Versuch unternommen, den Druckabfall allein durch Kompressibilititseffekte zu erkla-
ren, zeigen sich folgende Resultate.

Die errechnete mittlere Dichte der Fluidsiule zum Zeitpunkt des Shut-In betrigt:

pridShut-In) = p,,(Shut-In) / Messteufe * g
priShut-In) = 454 bar / 41335 *% 9 81e-05
praShut-In) = 1115 kg/m?

Die errechnete mittlere Fluiddichte nach 124 Minuten Shut-In-Zeit bei einem Druckdifferenzab-
fall von 12 bar betrigt:

pik(124 min Shut-In) = 442 bar / 4133,5 * 9,81e-05
pad(124 min Shut-In) = 1086 kg/m?

Diese Dichte- bzw. Druckdifferenz kann durch eine riickgerechnete Kompressibilitit des injizier-
ten Mediums in Hohe von ¢, = 2,25¢-03 bar" erklirt werden. Der errechnete Kompressibili-
titswert ist einerseits sehr hoch, andererseits lisst sich eine Dichtereduzierung schwer erkliren.

Ubertigig wurde das Medium unter Normaldruckbedingungen und einer Temperatur von ca.
10°C auf eine Dichte von 1,12 kg/1 eingestellt (vgl. Behandlungsprotokolle). Diese befindet sich
damit ein wenig tiber dem errechneten Maximalwertes von 1,115 kg/1, jedoch innerhalb der Tole-
ranz. Bin etwas geringerer Wert kann auch mit einer unvollstindigen Verdringung des leichteren
Fracgels begriindet werden. Theoretisch ist dieser Dichtewert durch den gegenseitigen Einfluss
von Temperatur- und Druckanstieg erklirbar. Der Druckabfall kann durch eine Dichtreduzie-
rung auf einen Wert von 1,086 kg/1, dies entspricht einem Minus von ca. 2,7 %, erklirt werden.
Plausibler wird er aber, wenn von einer Zunahme des Strangvolumens im Zuge der Autheizung
ausgegangen wird. Macht man die Volumenverinderung allein verantwortlich, miisste im Falle
des verwendeten Stranges (ca. 24 m®) der Volumenzuwachs max. 0,65 m?, dies entspricht einem
Plus von ca. 2,7 %, ausgemacht haben. Wahrscheinlicher ist, dass sich das Fluid trotz seiner sehr
geringen Ausgangskompressibilititen wihrend des Druckabfalls ebenfalls ausgedehnt und damit
die Strangausdehnung teilweise kompensiert hat. Die daraus resultierende errechnete Dichte ist
deshalb nur eine scheinbare Dichte.
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Der Anstieg des p, sowie Entgasungserscheinungen sind als Ursachen nicht vollstindig auszu-
schlieBen. Die Phinomene kénnen stets in Form von Teileffekten mitverantwortlich gemacht
werden. Die gefundene Losung erscheint jedoch nach dem aktuellen Kenntnisstand als die wahr-
scheinlichste.

Im Falle des zweiten Datafracs zeigt sich ein dhnliches Bild, wenn auch der Differenzdruck weni-
ger stark abfallt. Der Vergleich von ISIP (432 bar bei 98 min) mit dem Ende der Druckaufzeich-
nungsphase (426 bar bei 220 min) zeigt einen Unterschied von nur 6 bar. Der geringere Druck-
unterschied im Vergleich zur ersten Behandlung wird auf die héheren Bohrlochkopfdriicke (ca.
Faktor 2) zurtickgefiihrt.

Die korrespondierenden Dichten der iiberlagernden Fluidsdule entsprechen:

pidShut-In) = 1079 kg/m?
pi(122 min Shut-In) = 1064 kg/m’

Die geringen Dichtewerte deuten auf eine unvollstindige Verdringung des Gels (mittlere Dichte
ca. 1,01 kg/l) durch das nachgepumpte Fluid (Salzwasser mit einer mittleren Dichte von 1,12
kg/1) bzw. ggf. auch auf eine Vermischung der beiden Fluidtypen hin.

Der Dichteunterschied betrigt nur 1,4 %. Die gemeinsame Wirkung von Volumenverinderung
des Stranges und Fluidkompressibilitit sind fur das Druckgefille verantwortlich. Bei einem Be-
handlungsstrangvolumen von ca. 23 m? ergibt sich demnach ein maximal benétigter Volumen-
zuwachs von 0,32 m?, welcher wiederum durch Kompressibilititseffekte teilweise kompensiert
worden sein kann.

Die Analyse macht deutlich, dass die jeweilige Druckdifferenz bei der Berechnung korrespondie-
render Bohrlochsohlendriicke (wihrend der Druckabfallphase) berticksichtigt werden muss, da
sich ansonsten, wie im Beispiel gezeigt, Fehler im 10'-bar-Bereich ergeben kénnen. Dies hat ins-
besondere Auswirkungen bei der SchlieBdruckermittlung. Bereits geringe Magnitudenunterschie-
de fithren hier zu erheblichen Unterschieden in den Modellergebnissen.

6.8.3 Temperaturprofile und Rissortung

Die Temperaturprofile tber das erste und das zweite Intervall dokumentieren deutlich einzelne
lokale Auskithlungserscheinungen des Gebirges (Hauptabflusszonen). Da sich das gesamte Inter-
vall wihrend des ersten Gestingelifttests als relativ impermeabel gezeigt hat, ist ein alleiniger Ab-
fluss iber die Matrix unwahrscheinlich. Der Fluidabfluss muss demnach auch tiber kiinstlich er-
zeugte FlieBwege bzw. hydraulische Risse erfolgt sein. Da die Temperaturprofile nicht unmittel-
bar nach den Fracbehandlungen gemessen wurden, zihlt hauptsichlich der qualitative Vergleich
der identifizierbaren Zonen. Der Literatur ist jedoch zu entnehmen, dass eine maximale Interpre-
tierbarkeit von Temperatureinzelmessungen erreicht wird, wenn diese 18 bis 24 Stunden nach der
Behandlung /Pearce 1979/ und zusitzlich bei aufwirtsgerichteter Fahrweise /Warpinski et al.
1988/ durchgefiihrt werden.
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Abb. 51: Temperaturprofil iiber das erste Behandlungsintervall (4130-4190m), vor (pre-frac) und 28 b (post-
[frac) nach dem ersten Datafrac
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ADbDb. 52: Temperaturprofil iiber das erste Behandlungsintervall (4078-4116m), vor und 14 b nach dem zoweiten
Datafrac

1. Intervall (Abb. 51):

Die stirkste Abkiihlung zeigt sich im Bereich zwischen 4135 m und 4150 m, eine mittlere Aus-
kithlung zwischen 4150 m und 4172 m und eine leichte Temperaturabnahme im untersten Be-
reich zwischen 4175 m und 4190 m. Diese Analyse deutet darauf hin, dass Risse vornehmlich im
oberen Bereich (4135 m bis 4150 m) und wenige bis gar keine im unteren Bereich erzeugt wur-
den.

2. Intervall (Abb. 52):

Das Profil gibt insgesamt eine negative Tendenz und folglich eine im Ganzen stirkere Abkithlung
tber das gesamte Intervall ab einer Teufe von 4083 m wieder. Die Temperaturminima (Hauptab-
flusszonen) befinden sich zwischen ca. 4092 m und 4097 m sowie zwischen 4112 m und 4118 m.
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Anhand des Profils ist zu vermuten, dass weitere Abflusszonen im Liegenden des Intervalls exis-
tieren (Rissausdehnung bis iiber die untere Intervallgrenze hinaus).

Die Schlussfolgerungen im Hinblick auf eine Rissausbreitung sind jedoch nicht eindeutig. Es
konnen lokale Permeabilititsanomalien vorgelegen haben, die einen hoheren Abfluss iiber die
Matrix zuliefen. Variierende thermische Gesteinseigenschaften (z.B. Wirmeleitfiahigkeit) sowie
Fluidkonvektion im Riss und in der Matrix vor, wihrend und nach der Behandlung beeinflussen
die Interpretierbarkeit /Peeters et al. 1984; Ahmed 1988/. Ebenfalls kann es zur Ausbildung ei-
ner ,,warm nose“ im Hangenden des Risses kommen /Veatch 1983/. Dies wird mit einer fortlau-
fenden Rissausbreitung nach dem Shut-In Ereignis und einer Fluidredistribution innerhalb des
Risses erklart /Mader 1989/.

Eine bessere Risslokalisierung kann mit Hilfe von Temperaturprofilen vollzogen werden, wenn
einerseits die zeitliche Verdnderung des Temperaturprofils vor und nach bzw. wihrend der Be-
handlung (z.B. mit faseroptischen Messmethoden) aufgezeichnet wird /Economides et al. 1989;
Mader 1989/ und andererseits eine gleichzeitige Bestimmung der Lithologie etfolgt (z. B. Gamma
Ray Messung). Die Interpretierbarkeit von Temperaturprofilen hinsichtlich einer Risshéhenbe-
stimmung nimmt zusitzlich mit wachsender Temperaturdifferenz zwischen Formation und In-
jektionsfluid zu.

Nichtsdestotrotz liefert das vorliegende Profil ein erstes Indiz dafiir, an welchen Stellen im Inter-
vall sich die Hauptabflusszonen befinden und somit den Rissen mit der grof3ten Rissweite wih-
rend der Behandlung entsprechen. Es wird dadurch auch eine qualitative Bestimmung der Riss-
weite Uber die erzeugte Risshohe méglich /Mader 1989/. Das Temperaturprofil liefert zudem
Anhaltspunkte Gber die totale hydraulische Hohe der Risse und somit dariiber ob eine konkrete
Gefahr der Packerumlaufigkeit wihrend der Hauptphasen vorliegt.

6.8.4 3D Rissmodell

Fiir die Fracmodellierung wurde der Fracsimulator FRACPRO™ verwendet. Es handelt sich da-
bei um ein dreidimensionales Modell, welches mit Integrationsparametern arbeitet, die mit Hilfe
komplexer numerischer 3D Modelle (super-computer fully 3D models /Cleary et al. 1982/) und
aus Feldexperimenten ermittelt und kalibriert wurden. Durch die Kopplung verschiedener Modu-
le werden simtliche bekannte und relevante mechanisch-physikalische Prozesse, die die hydrauli-
sche Rissentstehung und Rissausbreitung im Gebirge beeinflussen in das Modell integriert. Auf
diese Weise sind extrem hohe Rechengeschwindigkeiten méglich, die eine Echtzeitsimulation auf
der Lokation und ein History Matching erst méglich machen. Folglich handelt es sich um ein
,Engineering-Tool*, welches der kontinuietlichen Uberwachung und Anpassung der Behandlung
im Feld dient.

Eine Erlduterung der physikalischen Grundlagen des Modells findet sich in Appendix A. Diese
und das nachfolgende Kapitel zum Pressure Matching beziehen sich auf Abb. 53a, die zur Veran-
schaulichungen der relevanten Modellparameter dient.

Rissdimensionen, -geometrie, -anzahl und Rissinitiierungsteufen sind stark abhingig von den je-
weiligen mechanisch-physikalischen Eigenschaften der Gebirgsbereiche in den sich der Riss aus-
breitet. Ebenso relevant sind die variablen Behandlungsparameter: FlieBrate, Fluid- und Stutzmit-
telmengen, Fluidrheologie und Stiitzmittelkonzentration. Abb. 53a stellt demzufolge ein ideali-
siertes Rissabbild dar.
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sedimentierte
Stofzmiffelbank

Abb. 53a: Dreidimensionales Rissmodell mit den wichtigsten Einflussparametern (iiberarbeitet aus Crockett et
al. 1986); r,.steben fiir die Penetrationsradii der einzelnen Behandlungsstufen in das Gebirge

6.8.5 Pressure Matching - Fracmodellierung

Ein Pressure Match (PM) stellt im Grunde eine erweiterte Druckkurvenanalyse dar. Ziel ist es,
den gemessenen Druckverlauf der Fracbehandlung durch ein angepasstes Modell nachzubilden
(siche Abb. 53a), um daraus die erzeugten Rissgeometrien und Risseigenschaften abzuleiten. Es
handelt sich um eine iterative Vorgehensweise, bei der ein Grundmodell schrittweise angepasst
wird. Das Grundmodell umfasst Angaben zu den Reservoireigenschaften und zum Behandlungs-
ablauf (siche unten). Nachgebildet werden die Nettorissdriicke wihrend der Behandlung. Aus
diesen errechnet das Modell die resultierenden Rissdimensionen.

Wie bereits erwahnt, kénnen die Nettorissdriicke nicht direkt gemessen werden, sondern erfor-
dern u.a. die Kenntnis des FormationsschlieBdruckprofils und der bohrlochnahen Druckverluste
bei einer in situ Druckaufzeichnung. p, und py,; kénnen anhand der vorhergehenden Analysen
(Druckabfallanalyse) eingegrenzt werden und liefern somit erste Anhaltspunkte fir das Modell.
Das Grundmodell basiert auf folgenden Angaben:

1. Reservoir Parameter: Lithologisches Profil, gebirgsmechanische Parameter (formationsab-
hingige SchlieBdruckgradienten, E-Modul, Poissonzahl, Bruchzihigkeit der Gesteine etc.),
petrophysikalische Parameter (Permeabilititsverteilung, Leakoff-Koeffizienten etc.) und wei-
tere Parameter wie Porendruck, Porenfluidkompressibilitit und -viskositit etc.

2. Bohtlochkonfiguration: erbohrte Teufenintervalle, Verrohrungsteufen und -profil, Fracgarni-
turaufbau und -eigenschaften, Komplettierung des Nutzhorizontes etc.

3. Fracfluid- und Stiitzmitteleigenschaften: Viskosititen, Filterkuchenbildung, Spurt Loss, Rei-
bungsdruckverluste (analog zur Garnitur und Komplettierung), spez. Dichte etc.

4. Behandlungsplan: Injektionsphasenabfolge, Flieraten, Stiitzmittelbeladung etc.
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Die Eingaben erfolgen unter Verwendung der vorliegenden Untersuchungsergebnisse der bishe-
rigen Fracauswertung sowie der Datensitze aus durchgefithrten Bohrlochmessungen und Boht-
lochakten (Altbohrung). Ebenfalls zur Verfiigung steht eine programminterne Datenbank, aus
der druck- und temperaturabhingige Materialeigenschaften ibernommen werden kénnen.

Von den genannten Eingabeparametern sind die petrophysikalischen und die gebirgsmechani-
schen Parameter der Formation von hoherer Relevanz. Alle anderen erwahnten Parameter sind
ebenfalls unerlisslich, kénnen jedoch mit einer wesentlich grof3eren Genauigkeit oder sogar exakt
(Bohtlochkonfiguration, technische Ausstattung) angegeben werden und sind deshalb wenig bis
gar nicht variabel.

Das dreidimensionale Modell berechnet aus den Eingabeparametern, den modellspezifischen
Vorgaben (Bohrloch-, Lithologie- und Rissoptionen) und auf der Grundlage des Datensatzes der
Behandlung (Druckaufzeichnung) den:

1. beobachteten Nettorissdruck (py,,,;,) und
2. den modellierten Nettorissdruck (pn, .0

mit
PNetabs = Pos = Pe = Ppeyynws (Glg. 39)
und
DPnomos = ) (Fliessrate, Fluidrbeologie, Reservoirparameter etc.) (Glg. 40)

Mit Hilfe des Pressure Matching wird der py,, ,,,dem Verlauf des p,,,,, moglichst genau angepasst,
so dass das Modell aus dem py, ., - Verlauf eine Rissgeometrie in dem gegebenen Reservoir be-
rechnen kann. Stimmen die Druckverliufe tberein, bedeutet dies, dass ein Szenario gefunden
wurde, welches die gemessenen Daten modelltechnisch widerspiegelt.

Um die Druckverldufe anzupassen, muss das Grundmodell variiert werden (z.B. Leakoff-
Parameter). Unterschiedliche Parameter tben einen unterschiedlichen Einfluss auf die Modeller-
gebnisse aus. FEine Variation ist nur bis zu einer spezifischen Plausibilititsgrenze moglich. Inner-
halb dieser Grenzen existieren mehrere Szenarien, die gegeneinander abgewigt werden mussen.

Beispiele:
a) Wird in einem Szenario die Permeabilitit einer Formation verringert und die
horizontale Hauptspannung o, konstant gehalten, fallt der py,, ., ab.
b) Wird bei konstantem o, die Permeabilitit erhoht, steigt pay,
9) Wird bei konstanter Permeabilitit o, reduziert, fallen py,, ., und py,, . ab.

Erzielt man eine gute Ubereinstimmung bei unrealistischen Eingabeparametern (hohe eingegebe-
ne Permeabilitit bei sehr geringer gemessener Produktivitit des Reservoirs), muss das Szenario
verworfen werden. Die Modellierung muss daher interaktiv unter Einbeziehung der real angetrof-
fenen Gegebenheiten und Rahmenbedingungen erfolgen. Hierzu gehéren auch operative Para-
meter bzw. Beobachtungen (z.B. Umlaufigkeit des Packers als Hinweis auf ein forciertes Rissho-
henwachstum, umgekehrt als Hinweis auf eine Einschrinkung desselben evtl. durch eine Span-
nungsbarriere etc.). Eine rein theoretische Simulation macht deshalb keinen Sinn.
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Anhand eines erfolgreichen PM und eines realistischen Szenarios kénnen Aussagen iber die
Formation(en) und deren Eigenschaften getroffen werden.

Beispiel:
Entspricht py,, ., dem py, ,, und ist p,, oy = 0 (Shut-In-Phase) kann p, analog zu Glg. 25 unter
Einbeziehung des gemessenen in situ Druckes bestimmt werden.

Pl‘ ~ O-/] :pb/yz' bel’pﬁ\rﬁ/ obs :pi\fe/ mod = 0

Grundsitzlich besteht jedoch die Gefahr, dass die gemessenen Daten nicht alleine das ungestorte
Verhalten der Formation reflektieren, sondern von anderen Effekten beeinflusst bzw. bestimmt
werden. Hierzu zihlen auch die in situ Fracfluideigenschaften, die in den seltensten Fillen exakt
bekannt sind, aber erheblichen Einfluss auf das Leakoffverhalten der Formation austiben, und
daher die wirklichen petrophysikalischen Eigenschaften maskieren. Gleiches gilt fiir Reibungs-
druckverluste im bohrlochnahen Bereich, die unter Umstidnden nicht richtig erkannt werden und
falschlicherweise erhéhten Nettorissdriicken zugeschrieben werden.

Ist wiederum das Leakoffverhalten der Formation nicht bekannt, berechnet das Modell falsche
Risseinschlussphasen.

Zur Auswertung und Interpretation gehéren daher immer abwigende Uberlegungen und Ent-
scheidungen.

Das Pressure Matching (PM) einer Fracbehandlung ist ein notwendiger Prozess zur Ermittlung
der potenziellen Rissgeometrien und -eigenschaften. Da dieser Prozess grundsitzlich auf
Modellannahmen beruht, kann das Ergebnis nur ein unter Abwigung der dufleren und inneren
Einflisse und entsprechender Parametervariation entstandenes, plausibles Szenario realistisch
darstellen. Exakte Aussagen sind nur dann zu treffen, wenn eine eindeutige qualitative und
quantitative Kenntnis der Eingangsgrofen und deren zeitlichem und rdumlichem Verhalten
vorliegt. Da dieser Fall nie eintritt, kann mit dem Modellergebnis nur eine Anniherung an ein
Ideal dargestellt werden. Diese dient dazu, mégliche Verhiltnisse im Untergrund bzw. Reservoir
abzuschitzen und einzugrenzen. Das Modellergebnis kann dann als prinzipiell realistisch
angesechen werden, wenn Beobachtungen operativer Malnahmen bzw. Experimente (z.B.
Fordertests, Bohrlochmessungen ) die Gultigkeit in der Praxis bestitigen und das Modell
erginzen.

PM kommt sowohl bei der Data- bzw. Minifracanalyse als auch bei der Haupt- bzw. Mainfra-
causwertung zur Anwendung. Die Methodik ist fiir beide Analysen identisch, die Ziele unter-
scheiden sich.

6.8.5.1 Aligemeine Methodik des Pressure Matching (PM)

e Erstellung eines Reservoirmodells mit der Permeabilitit (Leakoff) und dem p,_ als wich-
tigste Einflussgroflen in der vertikalen Schichtenabfolge (analog zum Grundmodell).

e Erstellen von Druckverldufen der beobachteten (Observed Net) und modellierten Netto-
rissdriicke (Net Pressure) aus den gemessenen Behandlungsparametern (Druck, FlieBrate,
Stutzmittelkonzentration, Fluideigenschaften etc.).

e Angleichung der Nettorissdruckkurven (Nachbildung der realen Verhiltnisse) durch An-
passung und Variation der EinflussgréBen (modellintern und -extern, in situ Verhiltnis-
se).

e PM erfolgreich wenn Anfangs- und Shut-In-Druckniveau sowie die Druckabfallphase
kongruent sind.

e Ableitung plausibler Rissdimensionen als Funktion des angepassten Nettorissdrucks.
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6.8.5.2 Ziele des Datafrac Pressure Matching

Ermittlung des hydraulischen und mechanischen in situ Gebirgs- und Rissverhaltens und spezifi-
scher technischer Parameter fiir die Auslegung des Hauptfracs. Dazu gehéren u.a.:

e Aufbrechdruck, Frac- und Schlie3druckgradienten,

e [eakoffverhalten,

e Druckverluste in und Verhalten der technischen Garnitur,

e Druckverluste im bohrlochnahen Bereich (z.B. Perforationen, Tortuositit),
e Rissvolumina,

e Rissinitiierungszone,

e Anzahl der Risse.

6.8.5.3 Ziele des Hauptfrac Pressure Matching

Das Hauptfrac Pressure Matching (HF-PM) dient vor allem der Bestimmung der finalen, abge-
stitzten Rissdimensionen. Das allgemeine Gebirgsmodell wird von der DF-Analyse tbernom-
men und ggf. erweitert oder angepasst. Unter Umstinden variiert die Rissbildung und -
ausbreitung erheblich von der der Vorbehandlung. Dominante Zonen der Rissbildung des DF
konnen sich auf Grund von Stiitzmittel- und Rheologieeffekten, eines verinderten Leakoff- oder
Druckverhaltens einzelner Schichten oder variierender Stabilititsbedingungen bzw. eines anderen
Materialverhaltens des Gebirges auftheben oder verlagern. Insbesondere bei OH-Behandlungen
sind diese Zusammenhinge zu berticksichtigen (grole hydraulische Kontaktfliche zum Gebirge,
undefinierte Rissinitiierung etc.).

Mit Hilfe des HF-PM werden u.a. ermittelt:

e Dreidimensionale Rissdimensionen und Rissgeometrie (Linge, Hohe, Weite, Ausbildung),

e vertikale und laterale Risseigenschaften (Konduktivitit, Stitzmittelverteilung — Stiitzmit-
telkonzentration),

e Anbindung des Risses an das Bohtloch (tie-back) und Risslage.

Die Parameter dienen der Ermittlung des zu erwartenden hydraulischen Zuflussverhaltens (Ab-
gleich mit nachgeschalteten Fordertests und evtl. Flowmetermessungen) und ermdéglichen Aussa-
gen uber die geeignete Sondenfahrweise im Hinblick auf die zuldssige Depression (Stiitzmittel-
austrag, Non-Darcy-Flow Effects, RissschlieBung bei erhchten effektiven Driicken, Proppant
Crushing und/oder Eindriicken von Stitzmitteln in die Formation etc.). Bleibt die Bestitigung
der Ergebnisse aus, kommt nicht zuletzt eine vorhandene oder zusitzlich induzierte Schadigung
des Trigers (z.B. Fracture Face Damage /Adegbola et al. 2002/) in Betracht.
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Ergebnisse der Frac-Modellierung

Dargestellt werden die mit der Fracsimulationssoftware FIELDPRO® FRACPRO™ ermittelten
Pressure Matches der Fracbehandlungen.
Jeder Pressure Match entspricht einem plausiblen Rissmodell.
Als Grundlage der Simulation diente das folgende lithologische Profil des OH-Intervalls.

Schicht # 'I;g) Lithologie Formationsname
1 0 Zechstein Zechstein
2 3881.8 Siltstein1 Elbe-Wechselfolgel
3 3985.4 Siltstein2 Elbe-Wechselfolge2
4 4065.2 Siltstein3 Elbe-Wechselfolge3
5 4084.9 Sandsteinl Elbe-Basissandsteinl
6 4108.3 Sandstein2 Elbe-Basissandstein2
7 4118.0 Tonstein Tonstein
8 4119.0 Sandstein2 Elbe-Basissandstein2
9 4141.9 Sandstein3 Elbe-Basissandstein3
10 4192.3 Sandstein4 oberer Havelsandstein
11 4200.6 Sandstein5 unterer Havelsandstein
12 4210.8 Konglomerate Havel-Konglomerate
13 4230.5 Vulkanite Unterrotliegend-Andesite
14 4294.0 Vulkanite Unterrotliegend-Andesite

Tab. 12: Ausgangsprofil E GS 3/90

Daten zu Bohtloch- und Fracgarnitureigenschaften sind in Tab. 13 dargestellt. Das Profil ist Abb.
29 zu entnehmen.

Verrohrung
Type OD 1D Weight Grade Length Top MD |Bottom MD
(cm) (cm) (kg/m) (m) (m) (m)
Cemented Casing 21.91 19.88 53.57 K-55 2309.00 0.00 2309.00
Cemented Casing 17.78 15.71 43.16 P-110 1674.00 2200.00 3874.00
Cemented Casing 11.43 9.96 20.09 N-80 490.00 3700.00 4190.00
Fracstrang
Type OD 1D Weight Grade Length Top MD |Bottom MD
(cm) (cm) (kg/m) (m) (m) (m)
Drill Pipe 12.70 10.86 29.02 G-105 1492.00 0.00 1492.00
Drill Pipe 8.89 6.61 23.07 G-105 2638.00 1492.00 4130.00
Bohrlochkonfiguration
Segment Length Segment Type Tubing ID Tubing OD Casing ID
(m) (cm) (cm) (cm)
1492.00 Tubing 10.861 12.700 19.875
708.00 Tubing 6.609 8.890 19.875
1500.00 Tubing 6.609 8.890 15.707
430.00 Tubing 6.609 8.890 9.957

Tab. 13: Bobrloch- und Garniturkonfignration fiir DF1 und MF1 (Querschnitte identisch fiir DF2 und
ME2 nur mit geringeren Abschnittslingen)
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Tab. 14 zeigt das allgemeine Reservoirgrundmodell. Im Finzelfall wurden spezifische Anpassun-
gen der petrophysikalischen- oder Spannungsparameter vorgenommen. Dabei wurde darauf ge-
achtet, dass keine gegenseitige Beeinflussung der Modellszenarien erfolgte.

Schicht | TVD Leakoff- Leakoff- [mittl. o,| E-Modul | Poisson-
Permeabilitit | Koeffizient zahl
# (m) (mD) (m/min'2) | (bar) (bar)
1 0 0 0 970 | 4.1e+005 0.30
2 3881.8]  1.00e-004 7.420e-006 | 531 | 4.1e+005 0.20
3 3985.4]  4.40e-003 4.922¢-005 | 543 | 4.1e+005 0.20
4 4065.2]  5.00e-002 1.659¢-004 | 592 | 4.1e+005 0.20
5 4084.9] 1.00e-001 2.346e-004 | 590 | 2.8e+005 0.15
6 4108.3]  1.00e-002 7.420e-005 | 595 | 2.8e+005 0.15
7 4118.0 0 0 659 | 4.1e+005 0.30
8 4119.0]  2.50e+000 1.173e-003 | 529 | 2.5e+005 0.15
9 4141.0]  2.20e+000 1.101e-003 | 525 | 2.5e+005 0.15
10 ]4192.0] 2.50e+000 1.173e-003 | 529 | 2.8¢+005 0.15
11 ]4200.0]  6.00e-003 5.748¢-005 | 530 | 3.5e+005 0.15
12 ]4211.0] 1.00e+000 2.346e-004 | 570 | 5.7¢+005 0.15
13 ]4231.0 0 0 592 | 6.1e+005 0.15
14 14294.0 0 0 592 | 6.1e+005 0.3

Tab. 14: Petrophysikalische nnd gebirgsmechanische Eigenschaften der Formationen des
Reservoirgrundmodells anf der Basis von Abb. 30

Das ermittelte Leakoffverhalten entspricht den Permeabilititsverhiltnissen der durch das Fractlu-
id beeinflussten Zone. Die wahren in situ Verhiltnisse sind durch die Druckkurvenanalyse von
Gelfracs nicht ermittelbar, da u.a. eine mangelnde Kenntnis des in situ Verhaltens (Stromungs-
und Reibungsverluste im Riss, Viskosititsabbau bei multiplen Einflissen) der eingesetzten
Fracfluide vorliegt. Auf Grund der vielen externen, variablen Parameter und der Komplexitit des
Fluids charakterisiert der ermittelte Leakoff-Koeffizient allein die Behandlung. Die Verhiltnisse
sind demnach nicht direkt auf das Reservoir tibertragbar. Dies wire nur im Falle von so genann-
ten ,,Clean Treatments moglich, bei denen das Fluidrheologieverhalten unter wechselnden
Rahmenfaktoren (Druck, Temperatur, Salinitit etc.) hinreichend bekannt ist, wie im Falle der
Verwendung einer reinen Wasserphase.

Das HF-PM sollte bei der Behandlung des identischen Intervalls und der Verwendung der glei-
chen Fluide die Vorgaben des Datafracs hinsichtlich des Reservoir- bzw. Gebirgsmodells Giber-
nehmen. Eine Anpassung erfolgt dann in erster Linie neben dem Fluidverhalten (Wall Building
Coefficient, Spurt Loss etc.) iiber die Variation modellinterner Parameter wie dem Rock Defor-
mation Coefficient (},,), der maligeblich das mechanische Gebirgsverhalten durch die Verinde-
rung des Einflusses des Rissspitzenverhaltens (der sog. Tip-Effects) bestimmt (siche Appendix
A). Ein rein linear-elastisches Materialverhalten wird mit dem verwendeten Modell bei einem y,
von 4e-01 simuliert. Inelastische Effekte nehmen mit abnehmenden ¥, zu. In Hinblick auf das
verwendete Modell wird ein Standard y, im Bereich von 1e-04 vorgeschlagen /Fieldpro 2002/.
Pseudo-3D-Modelle sowie gingige 2D-Modelle (PKN, GDK etc.) /Perkins et al. 1961; Geertsma
et al. 1969; Gidley et al. 1989/ simulieren stets ein linear-elastisches Materialverhalten, welches
von Laboranalysen gestiitzt wird, aber nicht mit Feldbeobachtungen (hohere Nettorissdriicke,
inhomogene, nicht-elastische Gesteinseigenschaften, komplexe Risse) in Finklang gebracht wer-
den kann /Cleary et al. 1991; Barree 2002/. Belegt wurden diese Abweichungen durch direct
fracture diagnostics (z.B. fracture mapping) und mine-backs von hydraulisch erzeugten Rissen
/Wright et al. 1999; Batree et al. 2002/. Hierzu zihlt auch der Einfluss der Rissflichenbeschaf-
fenheit auf den Stitzmitteltransport und self-propping Potenziale /van Dam et al. 2001/.
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Keines der derzeit verfiigbaren Modelle zur Berechnung und Darstellung der dreidimensionalen
hydraulischen Rissausbreitung ist in der Lage die natiirlichen Abldufe exakt nachzubilden. Es
werden grundsitzlich Kompromisse zwischen der Modellkomplexitit und der Realititsnihe ge-
troffen, die sich an der Verfiigbarkeit von in situ Daten orientieren. Die Modelle werden als
»Engineering-Tools* angesehen, die jedoch in der Lage sein sollten simtliche nach dem Stand
der Technik identifizierbaren und quantifizierbaren mechanisch-physikalischen Prozesse (z.B.
Risswachstum, dynamische Fluidrheologie, Feststofftransport in  Rissen, Leakoff)
modelltechnisch zu erfassen. Es handelt sich dabei um dynamische Mechanismen, die von den
initialen Eigenschaften des Gebirges und deren Reaktionen auf Deformationsprozesse, Druck-
und Temperaturinderungen abhidngen /Batree 2002/. Letztere gilt es daher so weit es geht
einzugrenzen, um prazisere Vorhersagen mit Hilfe der Modelle zu treffen und diese daraufhin
kontinuierlich anzupassen. Ein Aspekt, welcher von den Modellen in unterschiedlicher Art und
Weise berticksichtigt wird ist der des Riss-Containments.

Mechanismen der Eindimmung des Risswachstums (Containment)

Der primire und aktiv steuerbare Mechanismus des Riss-Containment ist die Limitierung des
Behandlungsvolumens und der Injektionsrate. Weiterhin sind passive Mechanismen fiir eine
Steuerung der Rissausbreitung verantwortlich.

Im Wesentlichen fuhrt die Reduzierung von y, zu einer Erhéhung des py,, .. Niveaus und verzo-
gert die RissschlieBung. Dies fithrt in der Regel zu einer Verschlechterung oder gar zur Eliminie-
rung des Containments (zonale, meist vertikale Eingrenzung des Risswachstums) durch begrenzte
Horizonte hoherer Gebirgsspannung (z.B. dinnmachtige Tonsteinlagen) im Hangenden und Lie-
genden der Rissausbreitungszone. Nur Spannungsbarrieren gro3er Michtigkeit konnen das
vertikale Risswachstum in diesem Fall noch eindimmen. Es kommt jedoch vor, dass trotz der
Abwesenheit geeigneter Spannungsbarrieren ein ausreichendes Containment stattfindet. Dies
kann uv.a. darauf zuriickgefiihrt werden, dass multiple Risse entstehen, tber die sich die Ge-
samtbehandlung aufteilt. Dabei spielt die gegenseitige Beeinflussung der Risse eine Rolle fiir die
Nettorissdruckentwicklung. Entstehen mehrere Risse vertikal versetzt und ,kimpfen® daher
nicht untereinander um den gleichen so genannte opening space, sind die simulierten Nettoriss-
driicke entschieden geringer, als wenn sich die Risse parallel zueinander entwickeln und in ihrem
Wachstum und dem dafiir vorhandenen Raum entschieden beeinflussen /GRI 1995b/. Existie-
ren multiple Risse bis zum Ende der Behandlung, so bilden diese zugleich multiple Abflusszonen,
d.h. es ergibt sich ein héherer Leakoff (vergroBBerte Oberfliche). Nur so ist das spezifische Ab-
flussverhalten (Shut-In Verhalten) der einzelnen Behandlungen teilweise zu erkliren. Das Argu-
mentieren mit multiplen Rissen ist am Beispiel Grof3 Schonebeck besonders berechtigt, da hier
keine starken Spannungsbarrieren vorhanden sind, die das beobachtete Containment (Packer-
dichtheit) erkliren kénnten. Die ausgebliebene Packerumlaufigkeit kann auch mit einem distalen
Risswachstum begriindet werden. Teile der erzeugten Risse stehen hierbei nicht mehr direkt mit
dem Bohrtloch hydraulisch in Verbindung (non-aligned fracs). Ein vertikales Containment wird
somit im unmittelbaren Umfeld der Bohrung nur scheinbar erreicht. Der maximale Druck wih-
rend der Behandlung liegt an der Bohrlochwandung an, weshalb ein entkoppeltes Risswachstum
nur anhand von lateral verinderten Spannungszustinden oder Gebirgsstabilititen erklirt werden
kann. Die pridestinierte Rissinitiierung bzw. -ausbreitung erfolgt am Ort der maximalen Driicke
bzw. der grofiten Schwichezonen. non-aligned fracs erschweren die Interpretierbarkeit von
Bohrlochmessungen zur Risshéhenbestimmung (z.B. Temperatur-Logs).

Analog dazu gibt es eine weitere Alternative: Bereits in der frithen Rissausbreitungsphase wurden
lokale Schwichezonen (auch natirlich gekliftete Bereiche) angesprochen, in deren Horizont und
Richtung die dominante Rissausbreitung erfolgt ist. Diese hitten sich in einem gentigend groflen
Abstand zur oberen Intervallabgrenzung befinden miissen, um ein vertikales Risswachstum tber
diese Grenze hinaus zu verhindern. Ein horizontales Risswachstum ist auf Grund der Teufenlage
und der Spannungsverteilung auszuschlief3en.
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Dass durch den Anschluss distaler Makro-Kluftsysteme iiber deren Stimulation ein Druckabbau
erfolgt, ist theoretisch ebenfalls mit dem beobachteten Risswachstum in Verbindung zu bringen.
Die Kluftsysteme stehen in keinem direkten Kontakt mit dem Bohrloch und hitten sich ihrer
Ausrichtung zur Folge (subvertikal) auch weiter ausbreiten konnen, ohne dass dies im Bohrloch
registriert worden wire. Naturliche Klifte existieren radial verteilt um die Bohrung, Untersu-
chungen zufolge jedoch vor allem in den liegenden Vulkaniten bzw. Unterrotliegend Andesiten
/Wolfgramm 2002/, wobei eine Ausdehnung bis in die hangenden Konglomerat-Sandstein-
Schichten vermutet wird. Kliifte in diesem Ubergangsbereich hitten demnach aktiviert und als
Hauptabflusszonen (py,, Reduzierung bzw. Begrenzung) fungieren kénnen.

Laterale Permeabilitits- und oder Spannungsanisotropien sind modelltechnisch gar nicht oder
nur sehr eingeschrinkt darstellbar. Der Anschluss eines natiirlichen Kluftnetzwerkes durch die
fortschreitende Risspenetration kann jedoch nachgebildet werden (Zunahme der Anzahl der do-
minanten Risse mit fortschreitender Behandlung). Im Fallbeispiel konnte dieses Verhalten an-
hand des Pressure Matching jedoch nicht belegt werden.

Eine ,,Steuerung® des Risswachstums kann auch allein iiber das Leakoffverhalten der Formatio-
nen erfolgen. Die ersten Risse entstehen dort, wo die h6chsten Druckaufbauraten erzielt werden
und gleichzeitig die geringsten Gebirgsspannungen und/oder Gesteinsfestigkeiten herrschen
(maximale Druckdifferenzen). Héhere Druckaufbauraten werden in geringdurchlassigen Schich-
ten erzielt. Risse werden somit vorrangig in den geringpermeablen Lagen entstehen und diesen
auch folgen — vorausgesetzt angrenzende hoher permeable Lagen weisen keine deutlich geringere
Spannungen auf. Erreicht der Riss diese hoher permeablen Lagen kann sich kein ausreichender
Druck aufbauen, um das Gestein hydraulisch aufzubrechen. Das injizierte Fluid flieBt dann an
den Rissgrenzen tiber die Matrix ab. Eine hochpermeable Schicht in einem hoheren Spannungs-
zustand im Hangenden der Rissausbreitungszone kann zu den beschriebenen Effekten fihren
/Orski et al. 2001/. Die Schicht muss jedoch bis zum Bohrloch in dieser Art ausgebildet sein, um
in allen Bereichen als Leakoff-Zone zu dienen. FEine andere Situation, dem identischem Prinzip
folgend, ist das Vorhandensein einer hochpermeablen Zone mit geringen Spannungsgradienten
(Hauptausbreitungszone der Risse) im Kontakt zu einer dartiber liegenden geringer-permeablen
Zone mit hohen Gradienten.

Auf diese Weise kann ein Containment also auch dem variablen Druckaufbauverhalten zuge-
schrieben werden. Lamination ist ebenfalls ein Faktor, der das Risshohenwachstum beeinflusst.
Schichtgrenzen fungieren je nach Beschaffenheit, als Deflektoren bzw. Zonen in denen Energie
abgebaut wird (siche Kapitel 4). Entsprechende Mechanismen wurden durch mine-backs nach-
gewiesen /Warpinski et al. 1988/.

Zusammenfassend sind mehrere Effekte aufzufiihren, die fur die vertikale Risseindimmung ver-
antwortlich sein kénnen und demnach fir die Auswertung (Reservoir-, Gebirgs-, Rissmodell)
berticksichtigt werden missen:

geringe Tip-Effects (linear-elastisches Materialverhalten) bzw. geringe pu., i
michtige Spannungsbarrieren als vertikale Abgrenzung,

multiple Risse,

distales Risswachstum (non-aligned fracs) entlang von Schwichezonen,

dominante Rissausbreitung in geringpermeablen Lagen (Druckaufbau- bzw. Leakoff-
Verhalten),

6. laminierte Formationen.

DARE R S

Der erste Punkt wurde nur in gewissen Grenzen zur Auswertung der Behandlungen berticksich-
tigt, da das Gebirgsverhalten moglichst den realen in situ Verhiltnissen angepasst werden sollte
(Distanzierung von Laborergebnissen). Der zweite Punkt konnte ebenfalls nicht ausschlaggebend
sein, da anhand der Schichtenprofile nicht auf solche Verhiltnisse riickzuschliefen war. Die Er-
fullung von Punkt vier erscheint theoretisch méglich, ist jedoch zum einen modelltechnisch nur
schwer oder gar nicht nachzubilden (laterale Verteilung der Schwichezonen) und beruht zum
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anderen (bohrlochferne Kluftsysteme) im Wesentlichen auf Annahmen zum Gebirgsverhalten
und -aufbau, die nicht eindeutig belegt werden kénnen. Durch Lamination bzw. Scherversatz an
Grenzflichen hervorgerufene Effekte sind vor allem in flachen Reservoiren (geringes o) rele-
vant, sind jedoch nicht auszuschlieBen. Die Aspekte drei und fiinf erschienen als Griinde fir die
beobachteten Phinomene am chesten als realistisch und modellierbar. Beim Pressure Matching
wurden demnach diese beiden Punkte am stéirksten berticksichtigt.

Die folgenden Abbildungen stellen die Ergebnisse des Pressure Matching Prozesses dar.
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Abb. 53: Pressure Match fiir den ersten Datafrac. 1.eichte Steigerung der Tip-Effects, Permeabilitét im Hanpt-
horizont (Schicht #9) bei 3,8 mD; Wall Building Coeff. [m) min'’] : 2¢-2, Spurt Loss [1./m?] : 30
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Abb. 54: Korrespondierende Rissausbreitung zu Abb. 53 mit Spannungs- und E-Modulprofil; Ansbildung

eines dominanten Risses

Jede Abbildung fir sich beschreibt ein Szenario. Beiden Szenarien wurde das lithologische Profil
aus Tab. 12 und das Bohtloch- und Verrohrungsprofil aus Tab. 13 zugrunde gelegt.

Variiert wurden modellinterne- (z.B. Initial Leakoff und Closure Coefficients).und Fluidparame-
ter unter Beibehaltung der grundlegenden Angaben zum Reservoirmodell.

Das Fracmodell fir den ersten Hauptfrac konnte nur unter der Annahme hoher bohrlochnaher
Druckverluste (Tortuosititen) angepasst werden. Diese konnten jedoch beim korrespondieren-
den Datafrac nicht nachgewiesen werden.
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Abb. 55: Pressure Match fiir den ersten Hanptfrac; v, = 1,8¢4, Leakoff-Permeabiltit im Hanpthorizont von
2,2 bis 2,5 mD; Wall Building Coeff- [m/ min'’ ’] : 5,8¢-5, Spurt Loss [L/n?] : 30
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Abb. 56: Szenario mit einem dominanten Riss, Rissausbreitung analog 3u Abb. 55; Rissinitiiernngstenfe:
4166 m

Risshalblinge (m) 39 abgestiitzte Risslinge (m) 36
oberer 35 abgestiitzter oberer 31
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R?;iiii;ﬁﬁi&st:lt 7,4 Fracture Efficiency 0,02
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Die Durchfithrung eines plausiblen Pressure Matching fiir die Behandlungen im zweiten Intervall
und somit die Bestimmung der Rissdimensionen war nicht moglich. Dies hatte mehrere Griinde.
Hierzu gehorte unter anderem die mangelnde Auswertbarkeit der Druckabfallkurve des
Hauptfrac durch den eingetretenen Screen-Out (siche Kapitel 6.8.2.3). Weiterhin fithrte das er-
mittelte RissschlieBdruckniveau zu sehr hohen Abweichungen von py,, ,,. und py,, .. die selbst
durch die Vernachlassigung der Tip-Effects nicht korrigiert werden konnten. Eine Anniherung
der Druckkurven ist lediglich bei extrem reduzierten Gebirgsspannungen und sehr niedrigen
Permeabilititswerten erzielt worden. Die Verwendung dieser Werte fihrte wiederum zu starken
Abweichungen wihrend der Druckabfallphase (des Datafracs). Die Fluidparameter hatten so gut
wie keinen Einfluss auf die Modellergebnisse.

Letztendlich wird insbesondere im zweiten Intervall grundsitzlich von einer héheren Heterogeni-
tit der Formation ausgegangen (siche oben). Diese erhoht die Komplexitit des Reservoir- und
somit des Rissmodells. Mit der zur Verfugung stehenden Datengrundlage (Datenauflésung) ist
eine Auswertung nicht moglich.

6.9 Modellierung des Risseinflusses auf die Reservoirproduktivitat

Das verwendete Simulationsprogramm bietet die Méglichkeit, die Zuflussbedingungen im unbe-
handelten und stimulierten Reservoir darzustellen. Auf diese Weise kann die Wirkung des model-
lierten Risses bestimmt werden. Hierftr wird das Modul FraPS (Fracture Performance Simulator)
verwendet, bei dem ein numerisches und ein analytisches Reservoirmodell zur Verfigung stehen.
Obwohl letzteres ein mehrschichtiges, infinites Reservoir darstellen kann, sind stromungsbeding-
te (Non-Darcy-Flow Effects) Zufluss- und spannungsabhingige verinderliche Riss- und Forma-
tionseigenschaften (z.B. proppant crushing, clean-up) nur mit dem numerischen Ansatz simulier-
bar. Es handelt sich dabei um ein einschichtiges Modell, welches lediglich die Berticksichtigung
einer mobilen Phase zuldsst. Erginzende Druck-, Temperatur- und Volumenkorrelationen (z.B.
der Fluidviskositit und Kompressibilitit) ermdoglichen die vereinfachte Simulation komplexerer
Stromungsbedingungen (siche Appendix A).

Es folgen die Simulationen fiir das erste Intervall. Es musste zunichst ein Pressure Matching des
Fordertests (GLT) im Vorfeld der Stimulation erfolgen (Abb. 56a u. Abb. 56b). Dies erforderte
die Anpassung der Reservoirbedingungen, um die gemessene Produktivitit nachzubilden. Auf
dieser Grundlage konnten die erzeugten Risse (Abb. 56¢, d, €) in das Modell implementiert wer-
den, um deren hydraulische Wirkung zu ermitteln. Die Annahme lautete, dass die Rate des virtu-
ellen Fordertests mit der gemessenen Forderrate identisch ist. Daher wurde eine geringere
Druckabsenkung, je nach der Effektivitit des erzeugten Risses, simuliert. Entscheidend war je-
doch die Verinderung der Produktivitit des Reservoirs in Folge der Stimulationsbehandlung.
Gleichzeitig konnte eine druckabhingige Risskonduktivitit ermittelt werden. Deren GréBenord-
nung ist abhiangig vom vorgegebenen Schidigungsfaktor der Stitzmittelpackung. Das modellierte
stimulierte Reservoirverhalten wurde mit dem im Anschluss an die Stimulationsbehandlungen
durchgefiihrten Casinglifttest (Abb. 56¢) verglichen und angepasst. Der Vergleich von real ge-
messenen mit modellierten Produktivititswerten diente der quantitativen Bewertung und Inter-
pretation des Stimulationserfolges. Zusatzlich wurde eine Vorwirtsmodellierung fiir einen For-
derzeitraum von 365 Tagen durchgefiihrt, um die stationire Produktivitit des behandelten Spei-
chers zu prognostizieren. Die folgenden Abbildungen zeigen die durch den modellierten Riss
erzeugten Verinderungen im hydraulischen Zuflussverhalten der Bohrung (Stimulationseffekt)
auf Basis der Simulationsergebnisse. Das verwendete Reservoirmodell entspricht dabei dem fir
die Rissmodellierung verwendetem Modell mit geringer Ausgangspermeabilitit. Nur auf diese
Weise konnte eine Vergleichbarkeit zwischen Rissmodell und hydraulischem Reservoirverhalten
und damit die Wirksamkeit des Risses ermdglicht werden. Die Simulation eines bohrlochnah ge-
schadigten Reservoirs ist nur dann sinnvoll, wenn das Rissmodell ebenfalls laterale Permeabili-
titsanisotropien berticksichtigen kann.
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Abb. 56a: Pressure Match fiir den Gestingelifttest im ersten Intervall vor den Stimulationsbehandlungen; k:
2,5 mDy h: 65 my p: 433 bary S,: 1, O: 0,1; Reservoirteufe: 4166 m; v, 0,15 m; 5: 0

I w

Das korrespondierende transiente Produktivititsverhalten des unbehandelten Reservoirs ist in
Abb. 56b dargestellt.

—O— mod. g bt {m3/day) (0.00) —&— Produktivititsindex (m3/d/bar) (0.00)

- —f— mod. P b (bar) (432.82)

449

a20
4149

390
390

260
360

130
330

300

Time (days)

Abb. 56b: Produktivitit des ungefracten Reservoirsy PI bei Shut-In: ca. 2,5 n°/d bar (0,10 n’/h bar); ge-
messener durchschnittlicher Zufluss am Ende der Forderphase: ca. 9,3 n’/ b bei 80 bar, PI: 0,12 1/ b bar

Das gemessene Zuflussverhalten nach der Stimulation ist folgender Abbildung zu entnehmen.
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ADbDb. 56c: Gemessenes Produfktivitéitsverhalten (Casinglifitest vom 27.02.02) nach den Stimnlationsbebandiun-
gen; psendo-stationarer PI 3,5 bis 4,2 n°/d bar (0,15 - 0,18 n’/ b bar); gemessener durchschnittlicher Zufluss
am Ende der Forderphase: 22,4 7/ b bei 105 bar, PI: 0,21 n°/ b bar; die Produktivitit und folglich anch die
erengten Risse entsprechen damit nicht den Anforderungen, die eine effiziente Forderung von Fluiden unter Be-
riieksichtigung der in Kap. 2.4 und 3.2 erwéhnten Kriterien ulassen.

Aus den Daten ergibt sich ein gemessener Stimulationsfaktor von ca. 1,8.
Die modellierte Produktivitit nach der Stimulationsbehandlung ist Abb. 56d zu entnehmen. Die
verwendeten Rissparameter entsprechen denen von Abb. 56.
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Abb. 56d: Produktivitit des gefracten Reservoirsy Entwicklung der Konduktivitit des ungeschéidigten Risses
(optimale Packung) ans Abb. 56; PI bei Shut-In: ca. 20,0 n’/ d bar (0,83 17/ b bar)

Der hieraus resultierende Stimulationsfaktor in Bezug auf Abb. 56b belduft sich auf einen Wert
von 7 bis 8. Diese Diskrepanz zwischen gemessenen und modellierten Daten gilt es zu kldren.
Die folgenden beiden Abbildungen zeigen Losungsansitze, wie eine entsprechend niedrigere ge-
messene Produktivitit trotz des Vorhandenseins eines Risses moglich ist.
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Abb. 56e: Produktivitit des gefracten Reservoirs bei einem stark geschéidigten Riss (3.B.  proppant crushing,
mangelhafte Riickanbindung, Ablagernngen) ans Abb. 56; PI bei Shut-In: ca. 5,0 n’/d bar (0,21 1/ b bar)
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Die oben stehende Abbildung illustriert eine modellierte Produktivitit des Reservoirs bei einem
stark geschidigten Riss und zeigt eine gute Ubereinstimmung zu den gemessenen Werten aus
Abb. 56¢. Die hierfiir verantwortlichen Prozesse sind in Abb. 56j niher erliutert. Eine weitere
Moglichkeit der Erklirung liefert die Annahme von partiell geringeren Stutzmittelkonzentratio-
nen im Riss, die bei zunehmender Druckabsenkung im Reservoir Zonen verringerter Konduktivi-
tit ausbilden (siche Abb. 56f).

packed proppant (> 5 kg/m?) proppant embedment Zone

/
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weite
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Riss-

N\

monolayer
proppant ( ~ 1,5 kg/m?)

partial-monolayer
proppant ( < 0,5 kg/m?)

zunehmende effektive Spannung auf die Rissflachen;
(zunehmende Druckabsenkung); abnehmende Risskonduktivitat

ADbb. 56f: Risskonduktivitit in Abhéngigkeit von der effektiven Spannung und der Stiitzmittelkonzentration
(iiberarbeitet ans Sato et al. 1998)

Abb. 56g zeigt ein Szenario, bei dem die Rissdimensionen aus Abb. 56 erhalten blieben, jedoch
im bohrlochnahen Bereich eine verringerte Stiitzmittelkonzentration angenommen wurde. Dazu
kann es durch den Austrag von Stiitzmitteln wihrend Fordertests im Anschluss an die Behand-
lung, aber auch durch das Uberspiilen des Risses wihrend der Behandlung kommen.
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ADbb. 56g: Produktivitit des gefracten Reservoirs bei geringer Stiitzmittelkongentration (0,1 kg/m?) im bobr-
lochnahen Bereich (6,3 m); PI bei Shut-In: ca. 5,0 n?/d bar (Pl nach 365 d siehe Abb. A-6)

Wie auch bei Abb. 56e korrespondiert die resultierende Produktivitit gut mit der aus Abb. 56c.
Um das modellierte Reservoirverhalten tiber eine groflere Zeitspanne und somit stationire Zu-
flussbedingungen darzustellen, wurde eine Vorwirtsmodellierung (365 Tage) auf der Grundlage

des modellierten unstimulierten und stimulierten Reservoirverhaltens durchgefithrt (Abb. 56h
und Abb. 56i).
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Abb. 56b: VVonwirtsmodelliernng des Produktivititsverhaltens des Reservoirs obne Riss (ein Jabr) bei konstan-
ter Depression; pseudo-stationdrer Pl von ca. 1,5 n°/ d bar (ca. 0,06 n°/ b bar); Werte iiber ¢ "2
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Abb. 56i: 1V orwirtsmodelliernng des Produktivititsverhaltens des Reservoirs mit Riss aus Abb. 56d (ein Jabr)
bei konstanter Forderrate; stationdrer Pl von 2,6 w7’/ d bar (0,11 n’/ b bar); resultierender modellierter FOI:
1,8; Werte nach 365 Tagen Produktion iiber 1z

Wiahrend des Rissbildungsprozesses — dem Aufbrechen des Gebirges — konnen Gesteins-
bruchstiicke von der Formation mechanisch abgelést werden. Feinstpartikel, die auch wihrend
der Forderphase aus der Matrix in den Riss transportiert werden kénnen (mechanisch mobilisier-
te Tonminerale), lagern sich zusammen mit anderem Detritus, Resten des verwendeten Fracgels
und chemischen Fillungsprodukten (hier: z.B. Eisenhydroxide) im Rissbereich ab. Mit der Forde-
rung von Fluiden aus dem Riss werden diese in die Porenhilse transportiert und reduzieren die
Durchlissigkeit der Packung. Bereits wihrend der Rissausbreitungsphase kommt es zur Invasion
von Gelfiltrat unter der Ausbildung eines Filterkuchens in die Matrix. In diesen Bereichen treten
verstirkt Fluid-Matrix-Wechselwirkungen auf, die ihrerseits zu einer Verinderung des Zustandes
der Matrix und zu einem Fracture Face Damage fiihren /Adegbola et al. 2002/.
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Abb. 56j: Schematische Darstellung potenzieller chemisch-mechanischer Einfliisse anf die Restrisskonduktivitit;

die effektive Spannung auf die Rissflichen () wichst mit zunebmender Druckabsenkung im Reservoir/ Riss
wabrend der Forderphase.

Werden, wie im betrachteten Fall geschehen, hochfeste Stutzmittel verwendet, ist eine Zersto-
rung der Stiitzmittel (proppant crushing) erst bei hohen effektiven Spannungen zu erwarten. Da
diese jedoch bei einer partiellen Rissausfilllung und unebenen Rissflichen in Teilbereichen auch
punktuell und damit stark konzentriert auf einzelne Korner wirken (heterogenes Spannungspro-
fil), kann es zu einem Versagen einzelner Korner kommen. Die entstehenden Bruchstiicke sam-
meln sich zusammen mit dem Gesteinsdetritus in den Porenhohlriumen und -hilsen der Pa-
ckung an. Die Stiitzmittelpackung wird insgesamt gestaucht, wodurch es auch dazu kommen
kann, dass Korner in die Formation eingedriickt werden. Dabei wird vorausgesetzt, dass der lokal
die Festigkeit des Gesteins geringer ist als die der Stitzmittelkérner. Zuletzt genannte Aspekte
fuhren zu einer Verringerung der Rissweite und der Risspermeabilitit /Gidley et al. 1989/.
Insgesamt ist festzuhalten, dass eine Vielzahl unterschiedlicher Prozesse die Restrisskonduktivitat
massiv beeinflussen kann. Es ist dabei wahrscheinlich, dass eine Kombination der erwihnten
Prozesse das Ausmal} der Schidigung des Risses bestimmt. Daher gilt es, diese Prozesse zu be-
greifen, um zugleich ihren Einfluss kontrollieren zu kénnen.

Die Stiitzmittelpackung hat unter diesen Umstinden einen entscheidenden Einfluss auf die Leis-
tungsfihigkeit des Risses bzw. auf den Stimulationserfolg. Hierfiir sind in erster Linie langfristig
(Lebensdauer der Sonde) héhere Stutzmittelkonzentrationen (> 5 kg/m?) und Risskonduktiviti-
ten iber moglichst grole Abschnitte der Risslinge vor allem aber direkt am Bohrloch (Rissan-
bindung) erforderlich.
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6.10 Zusammenfassung und Bewertung der Modellierungsergebnisse

Die Ergebnisse zeigen, dass im Falle des ersten Datafrac eine plausible Druckangleichung sowohl
wihrend der Rissausbreitungs- als auch wihrend der Druckabfallphase erreicht wurde. Dies ist
u.a. das Resultat einer besseren Datengrundlage im Vergleich zu den ibrigen Fracoperationen.
Die Hauptfracs sind im Allgemeinen schwierig auswertbar, was hauptsichlich auf das Fehlen von
in situ Daten zuriickzuftihren ist.

Grundsitzlich bestitigen die Rissmodelle jedoch das durch Fordertests und Flowmeterbefahrun-
gen analysierte Reservoirverhalten.

—— Primarfordertest —2— Postfrac-Fdrdertest

4000 - 3 3 3 3 3 3 — 4000
4050 | - dpe [ 4050
4100 4 [ 4100

4150 [ 4150
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4250 - | 4250

4300 - ; — — — — — - 4300
0,0 0,2 0.4 0,6 0.8 1,0

normierter Anteil am Zufluss, %

ADbb. 57: Vergleich des Zuflussverhaltens des Reservoirs wéihrend Primér- und Postfrac-Fordertest; der Bereich
swischen 4078 m und 4190 m ist mit insgesamt 32 %o am Gesamtzufluss des Openhole- Intervalls beteiligt
/ Tischner et al. 2002/ .

Die Risse verbessern das Zuflussverhalten der Bohrung. Das erste Intervall trigt im Gegensatz
zum Primartest ca. 22%, das zweite ca. 8% zum Gesamtzufluss bei.

Die erzeugten Risse haben vorrangig bohrlochnahe hydraulische Blockaden verringert, allerdings
die potenziellen Nutzhorizonte (Aquifere) noch nicht effektiv angeschlossen (Transmissibilitits-
vergleich) /Tischner et al. 2002/. Dabei ist es wahrscheinlich, dass sich die Risse wihrend der
Behandlung in die Aquifere ausgeweitet haben, am Ende jedoch keine ausreichende Riickanbin-
dung an die Bohrung gelang. Der vorliegende FOI im ersten Intervall betrigt ca. 1,7. Auf Grund
der sehr geringen Ausgangsproduktivitit P, . von lediglich 0,12 m*/h bar ist der Pl nicht
akzeptabel.

Sowohl der gemessene FOI als auch die PI-Werte vor und nach der Stimulation konnten durch
die Reservoir Simulation nachgebildet werden. Hierfiir musste von einer geringen Restrisskon-
duktivitit ausgegangen werden, die durch unterschiedliche Rissschidigungsprozesse zuriickge-
fihrt werden kann. Die Vorwirtsmodellierung des Produktivititsverhaltens wurde durch Lang-
zeitpumptests bestatigt.

refrac
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Mit der Behandlung erfolgte offensichtlich eine deutliche Stimulation des Bereichs zwischen 4190
m und 4225 m im Liegenden des ersten Intervalls. Dieser hat nunmehr einen Anteil von 44% am
Gesamtzufluss. Diese Beobachtung unterstiitzt die These, dass sich lediglich ein dominanter Riss
ausbildet (Abb. 54 und 56), der sich verstirkt in die Liegendschichten ausbreitet und dort auch
bereits vorhandene natiirliche Klifte aufgeweitet haben kann. Fine stirkere Beeinflussung tiefe-
rer Bereiche kann allerdings ebenso durch einen tieferen Rissinitiierungspunkt (-bereich) zustande
gekommen sein, der auf lokale Schwichezonen zurtickzufithren ist. Der Bohtlochbereich der vor
der Stimulationsbehandlung kein Zufluss zeigte, trigt nunmehr insgesamt 74% am Gesamtzu-
fluss aus dem Reservoir bei.

Das Ausbleiben einer héheren Produktivititssteigerung ist in erster Linie auf Risse zuriickzufith-
ren, die in den behandelten Intervallen zwar erzeugt wurden, jedoch insgesamt durch geringe
Restrissweiten und -konduktivititen bei kurzen Reichweiten eindeutig unterdimensioniert sind.
Sie bilden demnach nicht die erforderlichen starken Permeabilitidtskontraste zur Matrix aus (siche
Kapitel 4). Das zweite Behandlungsintervall spielt offensichtlich hydraulisch wegen der ohnehin
niedrigen Ausgangspermeabilititen bei der gewahlten Auslegung der Behandlung keine Rolle.

Die bereits angesprochene unzureichende Riickanbindung (tie-back) der erzeugten Risse an die
Bohrung kann mehrere Ursachen haben. Im Anschluss an die stiitzmittelbeladenen Gelphasen
kann es durch eine iiberdimensionierte Nachspiilphase mit Salzwasser, die der Verdringung des
Gels aus dem Bohrloch diente (displacement), zu einem overflushing gekommen sein. Das
Stiitzmittel wurde dabei zu weit vom Bohrloch weg in den Riss hinein verdringt und lie3 einen
unabgestiitzten Rissbereich unmittelbar am Bohrloch zurtick. Auch kann ein Ausspilen der
Stiitzmittel beim Anfahren des Fordertests und der dabei erzielten hohen Druckabsenkung im
Speicher erfolgt sein. Ist der bohrlochnahe Bereich des Risses nicht abgestiitzt, wird der Stimula-
tionseffekt sogar im Falle ungeschidigter Formationen drastisch reduziert’.

Zusitzlich zu den oder anstelle der geschilderten Vorginge kann die Packungspermeabilitit wih-
rend der Fordertests durch eine exzessive Depression reduziert worden sein. Ein solcher Effekt
wird durch proppant crushing, proppant embedment oder Kompaktion der Packung hervorgeru-
fen /Sato et al. 1998/. Weitere, generell mégliche Griinde fir den ausbleibenden Stimulationset-
folg sind bereits in Kapitel 3.4 erldutert worden. Von diesen Griinden sind unter anderem das
Auftreten von Konvektion im Riss und die dadurch verursachte Stiitzmittelanreicherung im Lie-
genden des eigentlichen Nutzhorizontes hervorzuheben.

Liegen jedoch weder Einschrinkungen in Bezug auf die Ruckanbindung noch die Packungsper-
meabilitit vor, verbleiben nur zwei Erklirungen fir das gemessene Reservoirverhalten:

1. Die geschidigte Zone wurde durch Risse der dargestellten Dimensionen tberwunden,
dennoch befindet sich die origindre Permeabilitit bzw. Produktivitit des Reservoirs ins-
gesamt auf einem wesentlich niedrigeren Niveau als angenommen.

Risse dieser Art erzielen unter solchen Reservoirbedingungen gemil3 Kapitel 5 keine ent-
scheidende Wirkung auf den resultierenden PL

2. Die geschidigte Zone wurde nicht oder nur teilweise tUberwunden und eventuell durch
die Behandlung noch stirker ausgeweitet. Die originare Permeabilitit der ungeschadigten
Matrix hat aber weiterhin Bestand. Die Schiadigung kann dabei unter anderem durch Filt-
ratinvasion, Ausfillung von Feststoffen, Mobilisierung von Tonmineralen und Ablage-
rung verursacht worden sein. Ein mangelnder Gelzerfall und damit eine chemische Blo-
ckierung kann zwar nicht vollig ausgeschlossen werden, jedoch konnten Fordertests meh-
rere Monate nach der Behandlung kein Gel mehr nachweisen und lieferten zudem einen
identischen PI.

7 Sind die ersten 1 % des Risses nicht abgestiitzt, verringert sich der FOI um 82 % (nach Schechter et al. 1992)
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Handelt es sich in Realitit um den ersten Fall, ist die erneute Anwendung einer HPF Mal3nahme
mit dem Ziel der Erzeugung hochkonduktiver, kurzer Risse nicht zu vertreten. GroB3volumige,
massive Slurry-/Wasserfracs mit dem Ziel der Erzeugung und Erweiterung langer, schmaler und
vernetzter Risse, die bohrlochferne Zuflusszonen (z.B. Stérungszonen) anschlieen sind - unter
Berticksichtigung der erlduterten Imponderabilien - das einzige Konzept mit Erfolgsaussichten.
Liegt jedoch der zweite Fall vor, sind, wie auch im Falle einer unzureichenden Riickanbindung
und Unterdimensionierung, ausschlieSlich massive Gel-Stiitzmittelfracs das einzige Erfolgsrezept.
Liegen aber die potenziell produktiven Bereiche zu weit von der Bohrung entfernt (mehrere
Zehner Meter), dienen die Risse als Hauptzuflusswege. Selbst bei hohen Risskonduktivititen ist
bei den angestrebten Forderraten mit hohen Non-Darcy-Flow Effekten und daraus resultieren-
den hohen Druckverlusten zu rechnen.

Ist die Formation zu stark geschiadigt, macht demnach auch letztere Behandlung keinen Sinn
mehr.

Die Resultate — in Bezug auf Rissdimensionen - sind vor allem bedingt durch die moderate Aus-
legung der Behandlungen:

» geringe Stitzmittelvolumina,
» geringe FlieBraten,
» geringe Stutzmittelkonzentrationen.

Die gewihlte Vorgehensweise wurde zur Vermeidung von Risiken (Packerumlaufigkeit, Screen-
Out) als geeignet und als der bestmogliche Kompromiss angesehen. Referenzbeispiele und Er-
fahrungen im Bereich der technischen Durchfithrung standen fiir die Art der durchgefithrten
Openhole-Behandlung weder aus der geothermischen noch aus der Kohlenwasserstoffindustrie
zur Verfligung.

Zusitzlich war die Lagerstitte und deren Verhalten unbekannt. Eine solche Ausgangslage fihrt
bei jeder Anwendung zu einer tendenziell moderateren Herangehensweise insbesondere bei Fra-
coperationen, die mit einem hohen technischen und wirtschaftlichen Risiko verbunden sind.

Die Datafracs halfen, gewisse gebirgsmechanische und hydraulische Einflussparameter fir den
Hauptfrac abzuschitzen. Es ist jedoch bekannt, dass sich bei einer Wiederholung der Behandlung
im gleichen Intervall selbst bei identischen Parametern (Fluidart- und eigenschaften, Volumina
und Fliessraten) die Situation in Bezug auf Rissinitiierung und Rissausbreitung verindern kann.
Wo sich, wie im vorliegenden Fall, bereits Data- und Hauptfrac in Bezug auf die verwendeten
Fluide stark voneinander unterscheiden, ist die Vergleichbarkeit noch weniger gegeben. Im zwei-
ten Intervall war es der Screen-Out am Ende der Hauptfracbehandlung, der die Druckabfallana-
lyse verfalschte und so eine Bestitigung der Druckverhiltnisse des korrespondierenden Datafracs
verhinderte.

Insgesamt konnten trotzdem neue Erkenntnisse tiber die behandelten Formationen, aber auch
tber die Behandlung selbst gewonnen werden:

» technische Machbarkeit einer multizonalen, teufenselektiven Openhole- HPF-
Behandlung mit Hilfe einer riickholbaren Packereinheit unter den gegebenen Einsatzbe-
dingungen (,GD,HT,HP,HCE*®),

» geringe Magnituden von P, (geringe SchlieBdruck- und Fracgradienten), bei zugleich ge-
ringen Differenzen zum vorliegenden Reservoirdruck in hoher permeablen Schichten,

» Risswachstumseindimmung durch alternative Mechanismen (z.B. Leakoff kontrolliert),

» geringer Finfluss der Fluidrheologie auf das Nettorissdruckniveau,

8 “GD — Great Depth, HT — High Temperature, HP — High Pressure, HCE — Highly Corrosive Environment”
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» geringe Tortuosititseffekte,
» teilweise lange Risseinschlussdauer.

Die Detailerkenntnisse liefern neue Perspektiven fiir eine Uberarbeitung des Frac-Design mit
dem Ziel der Erzeugung effektiverer Risse.

Das Potenzial der Wirksamkeit von HPF Stimulationsmallnahmen in den pords-permeablen
Sandsteinpaketen ist bei weitem noch nicht ausgeschopft. Ein Erfolg — vor allem in Bezug auf
Stiitzmittelmengen — wird sich jedoch erst bei entschieden groBeren Dimensionen der Behand-
lungen einstellen. Allein diese sorgen fur die Erzeugung der erforderlichen hochkonduktiven, gut
angebundenen, kunstlichen FlieBwege, die deutlich in die ungeschidigten Reservoirbereiche hin-
einreichen und zu einer Stimulationswirkung fihren.

Ein tberarbeitetes Fracdesign muss sich an den im Rahmen der theoretischen FOI Berechnun-
gen ermittelten Rissdimensionen orientieren.

Bei der technischen Umsetzung sollte eine Variante gewihlt werden, die einen gré3eren Hand-
lungsspielraum ermdoglicht bzw. ein geringeres Risiko darstellt. Hierbei wird auf die diskutierten
Alternativen der technischen Konzepte hingewiesen (siche Kapitel 6.3), die an dieser Stelle auf
der Basis der hinzugewonnenen Erkenntnisse einer neuen Bewertung unterzogen werden mis-
sen.

Exemplarisch wurde auf der Grundlage der Erkenntnisse aus der Modellierung des ersten Da-
tafrac und Hauptfracs ein Gberarbeitetes Fracdesign durchgefiihrt. Das Ergebnis der korrespon-
dierenden Fracsimulation ist Abb. 57a zu entnehmen. Es ist ein Beispiel dafiir wie durch den
Einsatz deutlich groBerer Stitzmittelmengen ein effektiver, hochkonduktiver Riss mit einer gro-
Beren Risslinge in den Sandsteinschichten (erstes Intervall) erzeugt werden kann. Die endgiltige
Dimensionierung, insbesondere in Bezug auf Stitzmittelkonzentrationen, muss jedoch grund-
satzlich vor Ort erfolgen. Abb. 57a ist demnach auch eher als eine Richtungsvorgabe zu verste-
hen, welche Dimensionen fiir einen effektiven Riss erfordetlich sind.

Abb. 57b stellt zusitzlich den Vergleich der lateralen Rissweitenentwicklung der realen und der
virtuellen Hauptfracbehandlung dar. Es wird hierbei nocheinmal die ellipsoide Geometrie bzw.
die Abnahme der Weite mit der Halblinge des Risses deutlich, auf die bereits im Rahmen der
theoretischen FOI-Modelle hingewiesen wurde (siche Kapitel 4.3.2).
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Abb. 57a: Fracsimulation anf Grundlage eines iiberarbeiten Fracdesign ur Bestimmung einer Griiffenordnung
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ADbb. 57b: Vergleich der simulierten lateralen Rissweitenentwicklung wischen dem durchgefiibrten Hauptfrac
(siehe Abb. 56) und dem diberarbeiteten Design fiir effeftivere Rissdimensionen (siehe Abb. 57a)

6.11

Erkenntnisse aus den Fracexperimenten

Die gewonnenen FErkenntnisse tber die Durchfihrung und den Erfolg multizonaler OH-
Fracoperationen in Sandsteinschichten kénnen fir zukiinftige Stimulationsmanahmen — am
gleichen, aber auch an anderen Standorten in lithologisch vergleichbaren Zielformationen ver-
wendet werden. Auch die Erfahrungen mit den Problemen, die wihrend der Durchfithrung und
Auswertung der Behandlungen auftraten, beinhalten wichtige Erkenntnisse.

6.11.1 Technisches Konzept und Durchfiihrung

1.

Multizonale, selektive StimulationsmalBnahmen in einem OH-Intervall erfordern einen
hohen technischen Aufwand, der mit einem hohen technischen Risiko verbunden ist.
Dieses fuhrt zu Einschrinkungen bei der Auslegung der Behandlung.

Fihren die notwendigen Einschrinkungen zu einer Unterdimensionierung der Behand-
lung, ist ein anderes technisches Konzept zu wihlen.

Sind das Verhalten und die Eigenschaften (in situ) der zu stimulierenden Formationen
weitestgehend unbekannt, sollten zumindest die Eigenschaften der verwendeten techni-
schen Komponenten (Fluide, Stutzmittel, Messeinrichtungen, technische Einbauten etc.)
eindeutig definiert sein, um Storfaktoren klar identifizieren zu kénnen.

Die technische Ausstattung vor Ort (Pumpen, Mischaggregate) sollte gentigend Reserve-
kapazititen vorweisen, um den Ablauf der Behandlung so flexibel wie moglich gestalten
zu konnen. Auf diese Weise kann auf unvorhergesehene Bedingungen besser reagiert
werden und eine ,,Real-Time“-Anpassung (FlieBraten, Stitzmittelkonzentrationen etc.)
der Behandlung erfolgen. Die Einrichtungen sollten zudem flexibel steuerbar sein, um ge-
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ring volumige (wenige Kubikmeter) hydraulische Injektionstests (Flow-Pulse, HIT) und
kurzzeitige und abrupte Shut-In-Sequenzen (wenige Minuten) in unterschiedlichen Be-
handlungsphasen zu ermdglichen (direkte Bestimmung relevanter gebirgsmechanischer
Parameter).

Um dies zu realisieren muss zudem eine Behandlungsgarnitur verwendet werden, die auf
moglichst niedrige Druckverluste (z.B. groBere Stromungsquerschnitte im Strang) und
hohe Stabilititen ausgelegt ist.

Die technische Ausstattung muss sich in einem einwandfreien Zustand - auch in Bezug
auf Sauberkeit — befinden, um die erforderliche Sicherheit und einen stérungsfreien Ab-
lauf der Behandlung zu gewihrleisten sowie von auflen eingetragene Verunreinigungen zu
minimieren. Diese fihren im Zweifelsfall zu Havarien und einer Schidigung des Spei-
chers.

6.11.2 Messwerterfassung

7.

Wiahrend der Behandlungen ist vor allem eine Erfassung der Druckdaten sowohl am
Bohrloch-/Sondenkopf als auch in situ fiir eine Auswertung (je nach Messsystem realti-
me, on site, nachgeschaltet) zwingend notwendig. Die Datenaufzeichnung sollte dabeti ei-
ne Sampling-Rate im Sekundenbereich ermdglichen. Kopf- und in situ Messwerterfas-
sung missen gegeneinander kalibriert sein.

Ein storungsfreier Einschluss der Bohrung nach Beendigung der Behandlung ist erforder-
lich. Die Einschlusszeit richtet sich nach der zu erwartenden RissschlieBdauer. In dieser
Zeit muss weiterhin eine kontinuierliche Druckaufzeichnung gewihrleistet sein.

6.11.3 Fracmodellierung

9.

10.

11.

12.

13.

14.

15.

16.

Die Qualitit der Modellierung richtet sich nicht allein nach der Quantitit, sondern nach
der Qualitit der zur Verfiigung stehenden Daten. Die wichtigsten Parameter sind hierbei
die Verteilung der Permeabilitit und die Magnitude des RissschlieBdruckes (der mittleren
minimalen horizontalen Hauptspannung) in den behandelten Formationen. Diese gilt es
im Vortfeld bzw. wihrend der Behandlung durch die Anwendung geeigneter Mal3nahmen
(siche Kapitel 6.11.1) zu bestimmen.

Hydraulische Risserzeugung findet bereits ab einem Druckniveau, das nur wenig tber
dem in situ Porendruck liegt, statt.

Vor allem auf Grund der Behandlung eines OH-Intervalls sind klare Unterschiede zwi-
schen Aufbrech-, Fortleitungs- und Schlie3druckniveau nicht identifizierbar.

Das Risshéhenwachstum wird trotz des Fehlens eindeutiger Spannungsbarrieren (méchti-
ge Tonsteinlagen) effektiv eingedimmt. Permeabiltitskontraste kommen unter anderen
als alternative wirksame Mechanismen in Betracht.

Das Nettorissdruckniveau hingt entscheidend von der Permeabilitit der Formation, je-
doch weniger von der Fluidrheologie ab.

Gilt es eine hydraulische Blockierung des bohrlochnahen Bereiches unbekannter Reich-
weite zu iberwinden und gleichzeitig den ungeschidigten Reservoirbereich effektiv anzu-
schlieBen und zu stimulieren, sind deutlich gréBere finale Rissdimensionen notig.

Die Bestimmung gebirgsmechanischer Parameter der Formationen und der Dimensionen
der in den Formationen erzeugten Risse durch Fracmodellierungen ist notwendig, um
Aussagen zum langfristigen Verhalten machen und die Férderung auf die Kapazitit des
Reservoirs und der Risse auslegen zu kénnen.

Ein mit Stitzmitteln gefillter Riss im Gebirge reagiert durch Konduktivititsanpassung
sensibel auf Verinderungen vor allem der internen und externen Spannungsbedingungen.
Rissdimensionen und —eigenschaften sind daher als Funktion der Zeit und des Forderre-
gimes zu verstehen.
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6 FRAC-EXPERIMENTE IM IN-SITU GEOTHERMIELABOR

Auf der Grundlage der gewonnenen Erkenntnisse aus den vorangegangenen Kapiteln, die sich
mit Aspekten der theoretischen und praktischen Machbarkeit der ErschlieBung der potenziellen
geothermischen Nutzhorizonte beschiftigt haben, werden abschlieBend Wirtschaftlichkeitsbe-

trachtungen angestellt. Diese ermdglichen eine ganzheitliche Analyse des untersuchten Erschlie-
Bungskonzeptes.
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7 Wirtschaftlichkeit und Energieertrag

Im Rahmen der Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen wird eine Kostenanalyse durchgefiihrt, die der
Abschitzung des Investitionsaufwands fir eine geothermale Férdersonde dient.

Diese Analyse wird aus der Sicht eines potenziellen Investors in die geothermische Energiege-
winnungstechnologie durchgefithrt. Es werden deshalb allein die Investitionskosten erfasst, in
ithre Bestandteile aufgeteilt und schlieB3lich Sensitivitatsanalysen zur Bestimmung der Hauptein-
flussfaktoren durchgefihrt. Aus den Analysen konnen spezifische Kostenreduktionspotenziale
ermittelt werden.

Im Anschluss wird der Energicaufwand dargestellt, der fiir die Herstellung des Untertagesystems
erforderlich ist. Dabei wird vor allem auf den Endenergieaufwand beim Niederbringen der Boh-
rungen eingegangen. Gekoppelt mit dem Eigenbedarf beim Betrieb der Sonden wird er einem
Bruttoertrag der Stromerzeugung gegeniibergestellt, um den Nettoenergieertrag zu ermitteln.
Falls nicht explizit angegeben handelt es sich bei simtlichen Teufenangaben um vertikale Teufen
(True Vertical Depth - TVD)

7.1 Kostenaufwand bei der Herstellung des Untertagesystems

Das Ziel ist die ErschlieBung tiefliegender Aquifere fir eine geothermische Energiegewinnung,.
Die dafiir benotigten Fordersonden erreichen eine Teufe von ca. 5 km und erfordern eine Kapa-
zitat von ca. 50 bis 150 m?/h geothermischer Fluide (siche Kapitel 2.2).

Auf dieser Basis werden Kostenspannbreiten verschiedener Szenarien ermittelt, die letztendlich,
unter Berticksichtigung der spezifischen Lebens- bzw. Nutzungsdauer der Systemkomponenten,
dem Ertrag aus dem Betrieb der Anlage gegentiber gestellt werden.

Eine Sonde ist ein Teil des untertigigen Systemkomplexes der Anlage und stellt den physischen
Zugang zur Lagerstitte fir die Gewinnung der geothermalen Fluide her. Der Begriff Sonde steht
in diesem Zusammenhang fir eine, gemal3 Betriebsart, komplettierte Bohrung. Je nach Betriebs-
art wird zwischen Foérder- und Injektionssonden unterschieden.

Die Untersuchung befassen sich mit gering ergiebigen geothermischen, nicht-artesischen Lager-
statten. Daher mussen grundsitzlich sekundire Malnahmen zur Produktivititssteigerung (Stimu-
lationsmafBnahmen) sowie effiziente Forderhilfsmittel bei der Herstellung und Komplettierung
der Fordersonde vorgesehen und ihre Kosten berticksichtigt werden.

Im Falle eines nachhaltigen und effizienten Produktionsszenarios sind dariiber hinaus, wie in
Abb. 01 dargestellt, multiple Sonden, und zwar Injektions- und Produktionssonden, erforderlich.
Bei der Kostenermittlung fiir ein dynamisches Forderszenario wird zunichst nicht zwischen Pro-
duktions- und Injektionssonden, mit anderen Worten: nach der Verwendungsart der Sonde un-
terschieden. Denn im Laufe der Lebensdauer einer Lagerstitte kann die Verwendungsart der
Sonde je nach Lagerstittenbeschaffenheit, eventueller Erweiterung des Forderfeldes oder auf
Grund von RegenerationsmaB3nahmen variieren (wechselnder Fluidkreislauf). Bei einem stati-
schen Szenario (gleichbleibender Fluidkreislauf) ist eine Unterscheidung méglich und auch erfor-
derlich.

Potenzielle Kostenunterschiede werden am Ende des Kapitels zusammenfassend diskutiert.

Die Investitionskosten untergliedern sich demnach in drei grundlegende Bestandteile, die im
Rahmen der Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen niher untersucht werden:

1. Bohrungskosten (primirer Zugang zur Lagerstitte),
2. Stimulationskosten (sekundire Produktivititssteigerung - Nutzbarmachung),
3. Forderhilfsmittelkosten (kontinuierliche Fluidgewinnung).
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711 Bohrungskosten

Die Bohrungskosten machen den grofiten Teil des Investitionsaufwands zur Herstellung einer
geothermalen Fordersonde aus.

Daher sind Abschitzungen der zu erwartenden Bohrungskosten im Vorfeld der Bohrarbeiten
essentiell fur eine effektive Projektbewertung und ein professionelles Projektmanagement. Sie
dienen als Grundlage fiir eine Investitionsentscheidung und der Einordnung des unternehmeri-
schen Risikos.

So wichtig die frithzeitige Abschitzung der Bohrungskosten ist, so schwierig sind diese durch
teilweise unvorhersehbare geologische Bedingungen und deren Auswirkungen auf die operativen
Geschehnisse wihrend des Bohrens an einem konkreten Standort zu ermitteln. Dies ist vor allem
dann von grofler Bedeutung, wenn eine Bohrung in einem weitgehend unerschlossenen Gebiet
geplant ist.

Besteht eine konkrete Investitionsabsicht unter Berticksichtigung der Kostenschitzung, ist eine
Detailplanung durch Bohringenieure und Consultants fur einen geographisch und geologisch
eindeutig definierten Standort unabdingbar. Da diese Detailplanung, u.a. auf Grund der hohen
Komplexitat eines Bohrvorhabens und der involvierten Teilprozesse sehr kosten- und zeitauf-
wendig ist, kann auf eine solche Vorgehensweise im Frithstadium der Planung unter Umstinden
nicht zuriickgegriffen werden.

In der Regel werden deshalb von privaten Firmen (Bohrkontraktoren oder Betreibergesellschaf-
ten) Kostendaten (Istkosten) eigener abgeteufter Bohrungen zusammengestellt, um auf der Basis
von Erfahrungswerten zu einer Kostenabschitzung (Normalkosten) der projektierten Bohrungen
zu gelangen.

Ein GroB3teil dieser Daten ist vertraulich und daher fir Dritte nicht zuginglich. Dieser Umstand
und der Aufwand, den eine Detailplanung erfordert, bringt Probleme bei der Planung von Inves-
titionen fur Projektinitiatoren und Investoren (z.B. Anlagenbetreiber, Energieversorger, staatliche
Einrichtungen), die keine einschligigen Erfahrungen haben, mit sich.

Fir den europiischen Raum existiert keine tibergeordnete Organisation, welche sich mit der Er-
hebung und Publikation von Bohrungskosteninformationen beschiftigt. In den USA hingegen
gibt es das American Petroleum Institute (API), das sich an dem Joint Association Survey on
Drilling Costs (JAS) beteiligt, welches jahrlich Bohrungskostenstatistiken der amerikanischen
Kohlenwasserstoffindustrie veroffentlicht. Die Statistiken sind nach Regionen, Bohrungstypen
und Teufenbereichen sortiert.

Die direkte Ubertragung und Nutzung dieser Daten fiir eine Bohrungslokation auBerhalb der
USA ist wegen der zu unterschiedlichen Eingangsbedingungen nicht méglich. Nichtsdestotrotz
werden diese Daten auch im Verlauf der folgenden Untersuchungen fiir einen aussagefihigen,
quantitativen Vergleich der Kostenniveaus herangezogen.

Eine mogliche Losung des Problems der Abschitzung von Bohrungskosten koénnen ,,einfache®
Rechenmodelle liefern, die fiir die Kostenermittlung geothermischer Bohrvorhaben entwickelt
wurden /Mortimer et al. 1987/. Dennoch sind detaillierte EingabegroBen erforderlich, die nicht
ohne weiteres zur Verfiigung stehen oder zu gro3en Schwankungsbreiten der Ergebnisse fiihren.

Im konkreten Fall wurde deshalb ein anderer Weg gewihlt. Anhand von realen Projektkostenda-
ten und Kostendatenbanken aus der Kohlenwasserstoff- und der geothermischen Industrie sowie
anhand von Erfahrungswerten aus dem Untersuchungsgebiet (Norddeutsches Becken), Kosten-
voranschligen und Literaturangaben wurden Plankosten reprisentativer Referenzbohrungen be-
rechnet. Die Aufschliisselung der vielschichtigen Kostendaten ermdéglichte die Durchfihrung
von Parametervariationen sowie die Ermittlung spezifischer Kosten. Auf diese Weise wurden
realistische Kostenabschitzungen unter der Angabe von Schwankungsbreiten méglich, die durch
Abgleich mit den realen Werten kontinuierlich auf ihre Gultigkeit und Plausibilitit tberpriift wur-
den.
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Nach der Auswertung der Daten konnten allgemeine Aussagen zur Kostenstruktur (teufenspezi-
fische Charakteristika) einer Tiefbohrung getroffen und Kosteneinsparpotenziale herausgearbeitet
werden.

7.1.1.1 Kostenstruktur

Die Bohrungskosten beinhalten Bohr- und Komplettierungskosten und umfassen damit die Kos-
ten zur Herstellung einer verrohrten Bohrung. Weitere Kosten entfallen tblicherweise auf die
Fertigstellung der Sonde bzw. die Ausstattung und Testarbeiten fiir den Forderbetrieb (z.B. Ar-
beiten zum In-Produktion-Setzen der Bohrung [IPS]). Letztere Faktoren sind sehr variabel (z.B.,
was die Dauer des Fordertests angeht). Sie werden in der folgenden Untersuchung nicht bertick-
sichtigt, da sich diese nur mit der Aufwandseinschitzung zur Herstellung des Zugangs zur Lager-
stitte bzw. zum Nutzhorizont befasst. Grundsitzlich handelt es sich bei den dargestellten Kos-
tenangaben um Nettowerte die keine Mehrwertsteuer beinhalten.

Die Nettogesamtkosten kalkulieren in der Regel Unvorhergesehenes mit einem Anteil von bis zu
15-20% an den Bohrungskosten ein. Die Hohe dieses Satzes orientiert sich meist an Erfahrungs-
werten und Vergleichen aus dhnlichen Projekten (Uncertainty Analysen) sowie am technischen
Aufwand und Umfang (Zeitaufwand) der Arbeiten. Da es sich hierbei um eine Bedarfsposition
bei der Detailplanung einer Bohrung handelt, die vom jeweiligen Auftraggeber, Operator und
natirlich dem Projekt selbst abhingt, sind sie nicht in den dargestellten absoluten Kostenwerten
enthalten.

Die Kosten zur Herstellung einer Bohrung untergliedern sich aus der Sicht des Auftraggebers in:

Bohranlagenmiete,
Materialkosten,
mengenvariable Servicekosten,
zeitvariable Servicekosten.

el e e

Die jeweilige Hohe dieser vier Kostenarten sowie der Umfang und die Dauer des Vorhabens
bestimmen das Gesamtbudget. Die Untergliederung der Kostenarten ist Abb. 60 bzw. 63 zu ent-
nehmen.

Bei dem an dieser Stelle behandelten Fall existieren keine Fixkosten, sondern lediglich variable
Kosten, die entweder von der benétigten Menge oder der Zeit abhangen. Als direkter Einflusspa-
rameter wird dartiber hinaus auch die spezifische Projektdauer mit aufgenommen, welche in ers-
ter Linie die zeitvariablen Kostenanteile zusammenfasst, jedoch auch als eigenstindiger Parame-
ter angesechen werden kann.

Bei den Berechnungen wurde von einer guten Versorgungssituation und einer kontinuierlichen
Verftugbarkeit der bendétigten Giiter und Dienstleistungen ausgegangen. Eventuell auftretende
UnregelmifBligkeiten und Imponderabilien und damit verbundene Mehrkosten in diesem Bereich
werden im Realfall iber die Bedarfsposition ,,Unvorgesehenes® abgerechnet.

Ebenfalls nicht in den Kosten enthalten sind Einflisse durch umfassende Standortkenntnisse,
Erfahrung und Qualitit des Bohrkontraktors und Operators. Diese Aspekte konnen unter Um-
stinden zu deutlichen Zeitgewinnen fihren. Das hei3t: Eine hohere ,,Bohrqualitit® hat an sich
hohere spezifische Kosten, weist jedoch durch die méglicherweise gewonnene Zeit insgesamt ein
beachtliches Sparpotenzial auf. Da dieser Effekt stark standortspezifisch und schwankend ist und
von individuellen Verfugbarkeiten abhingt, wurde er fiir die hier angestellten Betrachtungen
nicht bertcksichtigt.

7.1.1.2 Einflisse der Bohrlochkonfiguration auf die Gesamtkosten

Unter Beibehaltung des globalen ErschlieBungsziels werden die Einfliisse der Bohrlochkonfigura-
tion auf die Gesamtkosten der Bohrung analysiert. Diese Betrachtung ist erforderlich, da es in
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Abhingigkeit vom Standort und von der Anordnung der Foérder- und Injektionssonden zu Varia-
tionen des Bohrlochverlaufs kommen kann.

Fir Bohrungen mit den gleichen Gesamtlingen und dhnlichem Profil (Enddurchmesser des
Bohrlochs und der Verrohrung), jedoch geringerer TVD (abgelenkte oder horizontale bzw. ge-
richtete Bohrungen) kann von geringfiigigcen Abweichungen bei den Gesamtkosten, trotz der
Erfordernisse zusitzlicher Richtbohr- und Messarbeiten, ausgegangen werden.

Richtbohrarbeiten konnen dabei selbst fiir vertikale Bohrungen als Bedarfsposition zur Optimie-
rung des Bohrlochverlaufs- und -querschnitts angesehen werden. Im Falle von abgelenkten bzw.
horizontalen Bohrungen ist ihr Einsatz obligatorisch. Untersucht wurden die Einflisse der Bohr-
lochkonfiguration auf die Gesamtkosten fiir drei Szenarien von Forder- bzw. Injektionsbohrun-
gen mit einer Forderkapazitit im Bereich von 50 bis 100 m?/h (vertikale, abgelenkte und hori-
zontale Bohrungen [Abb. A-7]). Es zeigt sich, dass die Kosten viel mehr eine Funktion der Boht-
lochlinge als des Verlaufes sind. Fine Variation des Bohrlochverlaufes fiihrt, wie hier dargestellt,
zu einer Erhohung der effektiven Michtigkeit im Nutzhorizont und folglich zu einer VergroQle-
rung der Zuflusszone gegentiber einer rein vertikalen Sonde (Szenario 1).

Bei maximalen Bohrlochneigungen von 60° nach dem Ablenkpunkt (KOP) — Szenario 2 in Abb.
A-T - sind die Kosten bei gleicher Bohrlochlinge und derselben Komplettierung (hier: Openhole)
nahezu identisch (im Zweifelsfall jedoch deutlich unterhalb des Niveaus der ohnehin veran-
schlagten Bedarfsposition ,,Unvorhergesehenes™). Die Projektdauer variiert ebenfalls nur in ei-
nem geringen Mal3e (Tab. 15).

Zusitzliche Kosten entfallen bei abgelenkten Bohrungen wie auch bei der horizontalen Variante
auf die Installation einer weiteren Rohrtour (hier: slotted Liner als Endrohrtour). Deren Notwen-
digkeit richtet sich vorrangig nach der Komplettierungsvorgabe, die auch durch zu erwartende
Bohrlochinstabilititen beeinflusst wird.

Bohrungen mit horizontalem Bohrlochabschnitt (Szenario 3) - hier bis zu 1000 m — erfordern
einen hoheren Richtbohr- und unter Umstinden Messaufwand (abhingig von der erforderlichen
Verlaufsgenauigkeit). Werden die Kosten fiir die Endrohrtour herausgerechnet, liegen die Ge-
samtkosten nur noch 7% Uber denen aus Szenario 1 (vertikale Bohrung) (Tab. 16).Weitere Ver-
gleiche sind in den Tabellen 15 bis 18 dargestellt. Die Angaben basieren auf konkreten Kosten-
voranschligen fiir die jeweiligen Szenarien (Abb. A-7). Diese Angaben wurden durch die Darstel-
lung zusitzlicher Teufenvariationen erweitert. Eine Extrapolation wurde durch die im Detail zur
Verfugung gestellten spezifischen Kosten (€/m, €/d) in den jeweiligen Teufenintervallen ermog-
licht.

Die Beispiele gehen davon aus , dass sich der potenzielle Nutzhorizont zwischen 4,1 km und 4,6
km bzw. 5,5 km Teufe befindet. Die resultierende Gesamtmichtigkeit betrdgt je nach Lokation
einige hundert Meter. Die effektive Nuthorizontmachtigkeit hoffiger Sandsteine (Aquifere) liegt
im Bereich von einigen Zehner Metern (siche Kapitel 2.5).

vertikal OH abgelenkt OH horizontal OH
(4,6 km MD =TVD) | (4,6 km MD; 4,35 km | (5,5 km MD; 4,4 km
TVD; KOP =41 km | TVD; KOP = 4.2 km;

TVD; gbu = | gbu = 4,5°/10m; i =
45°/10m;i = 60% | 90°)
Gesamtkosten 100 % 100 - 102 % 112 -129 %
Projektdauer 100 % 89 % 112 %

Tab. 15: Variante obne Endrobrtonr und unterschiedlichen MD
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vertikal OH
(5,5 km MD =TVD)

abgelenkt OH
(5,5 km MD; 4,9 km
TVD; KOP =41 km

horizontal OH
(5,5 km MD; 4,4 km
TVD; KOP = 4,2 km;

TVD; gbu = | gbu = 4,5°/10m; i =
4,5°/10m; i = 60°) 90°)
Gesamtkosten 100 % 102 — 105 % 107 %
Projektdauer 100 % 119 % 89 %

Tab. 16: VVariante obne Endrobrtour und identischen MD

vertikal OH
(5,5 km MD = TVD)

abgelenkt mit 4 2%
slotted Liner

(5,5 km MD; 4,9 km
TVD; KOP =4,1 km

horizontal mit 4 %
slotted Liner

(5,5 km MD; 4,4 km
TVD; KOP = 4.2 km;

TVD; gbu = | gbu = 4,5°/10m; i =
4,5°/10m; i = 60°) 90°)
Gesamtkosten 100 % 111 -115% 113 -119 %
Projektdauer 100 % 96 % 95 %

Tab. 17: Variante ohne Endrobrtour nur bei vertikaler Sonde, sonst 4 /2 slotted

Liner und identischen MD

vertikal mit 4 ¢
slotted Linetr
(5,5 km MD = TVD)

abgelenkt mit 4 2%
slotted Liner

(5,5 km MD; 4,9 km
TVD; KOP =4,1 km

horizontal mit 4 5
slotted Liner

(5,5 km MD; 4,4 km
TVD; KOP = 4.2 km;

TVD; gbu = | gbu = 4,5°/10m; i =
45°/10m;i = 60% | 90°)
Gesamtkosten 100 % 102 — 104 % 105 -106 %
Projektdauer 100 % 91 % 90 %

Tab. 18: Variante mit jeweils 4 /> slotted Liner als Endrobrtonr und identischen MD

Die Vergleiche machen die geringen Kostendifferenzen der unterschiedlichen Varianten deutlich.
Im Falle der horizontalen Variante wurden nur die Ausbauarten variiert. Die Bohrlinge, inkl. ei-
nes horizontalen Bohrlochabschnitts von 1000 m, wurde konstant gehalten. Eine Verkiirzung der
Horizontalen wiirde zu einer weiteren Kostenangleichung und Abnahme der Projektdauer fiith-
ren. Es zeigt sich zudem, dass eine Angleichung der Bohrlochlingen (MD) trotz unterschiedli-
cher Bohrlochkonfigurationen zu einer Angleichung der Gesamtkosten fithrt. Die Projektdauer
wichst mit zunehmender vertikaler Teufe, bis ein Ubergewicht fiir das erste Szenario entsteht.
Dies kann auf eine Verringerung der Bohrfortschrittszahlen in groBeren Teufen zurtickgefiihrt
werden (siche Abb. 71). Die Projektdauer macht jedoch indirekt einen Teil der Gesamtkosten
aus, auf denen hier das Hauptaugenmerk liegt. Die Vergleiche zeigen, dass die rein vertikale Vari-
ante demnach keinesfalls grundsitzlich die kostengtinstigste und zeitlich betrachtet kiirzeste Mog-
lichkeit darstellt.

7.1.1.3 Parametervariation und Kostenverteilung bei vertikalen Sonden

Dargestellt werden die Einflisse der einzelnen Kostenanteile an den Nettobohrungskosten fiir
vertikal abgeteufte Referenzbohrungen mit 3 km und 5 km Teufe sowie interpolierte Kosten-
Teufenverhiltnisse zur Abschitzung der Kosten in anderen Teufenbereichen und Verdeutlichung
der teufenspezifischen Charakteristika.

Die Kostenabschitzungen und Parametervariationen fir das vertikale Referenzbeispiel orientie-

ren sich ebenfalls an dem Bohtlochszenario in Abb. A-7. Das im Szenario verwendete Referenz-
profil orientiert sich an einer Rotliegend-Erdgasexplorationsbohrung im Norddeutschen Becken
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(Sohlingen) aus dem Jahre 2001/02 (KW2), die wihrend ihrer Planung, Abteufung und Fertig-
stellung kontinuierlich begleitet wurde.

Dies diente neben der intensiven Abstimmung bei der Erstellung des Leistungsverzeichnisses
und Anforderungsprofils mit dem verantwortlichen Bohringenieur und den zustindigen Service-
firmen vor Ort dem besseren Verstindnis der konkreten Abldufe und der Einschitzung von Ri-
siken anhand eines realen Vergleichsbeispiels. Hierbei spielte insbesondere der Vergleich von
Planungs- zu Istkosten eine wesentliche Rolle. Dieser wurde erheblich vereinfacht und verbessert
durch die zur Verfiigung gestellten detaillierten Planungsunterlagen sowie die intensive Doku-
mentation, Auswertung und Anpassung der laufenden Arbeiten nach einem Bohrprozessoptimie-
rungsverfahren (Theoretical Maximum Performance — TMP) /Ruttmann et al. 2001/

Fir die Erstellung der Referenzbohrungen und Herausarbeitung der Haupteinflussparameter so-
wie deren Variation stand eine Datenbank der Firma Wintershall /Ruttmann 2001/ zur Verfu-

gung.

9.000 1,21
w 8500 -
2 PD: 130 d; BAM: 20.400 €/d 1.1
¢ 8.000 | ’ 2
g )
2 7.500 1,01 g
> €
S 7.000 ; <
S 0,91
m 6.500
6.000 - ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ 0,81
0,7 0,8 0,9 1 1,1 1,2 1,3
Variation, Faktor
—8— Mengenvariable Servicekosten Zeitvariable Servicekosten
—>< Materialkosten —>—Projektdauer (PD)

= Bohranlagenmiete (BAM)

Abb. 58: Variation der Hauptkostenanteile fiir einer virtuelle 5 km Bobrung anf Basis der Bohrung KW2
(siehe Abb. 66).
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MWlaten alkostan:
187
Bohranlagenmiete:
361
Zeitvariable
Servicekosten:

Servcekosten;
122

260

Abb. 59: Anteil und Aufteilung der Kostengruppen bei einer 5km-Referenzbobrung in Relationen u den Net-
tobohrungskosten ans Abb. 58; alle Angaben in Prozent
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Abb. 60: Detaildarstellung der Kostenanteile ans Abb. 59.
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Zu sehr dhnlichen Ergebnissen kommt die Kostenstudie eines internationalen Bohrkontraktors,
welche die Kostenanteile einer 5km-onshore-Kohlenwasserstoff-Bohrung in Europa aus Sicht
eines Auftraggebers aufschlisselt (Chur 2001).Berticksichtigt wurde hierbei jedoch eine fertige
Sonde (inkl. initialer Produktionstests und Produktionsrohrtouren).

Die Kosten sind zudem anders strukturiert als die in Abb. 59 und 60 prisentierten. Aus diesem
Grund und auch wegen der unterschiedlichen Art der Bohrung ist ein direkter Vergleich nur be-
dingt méglich. Deutlich wird aber, dass sich die vergleichbaren Kostenanteile (Bohranlage und
Bohrplatz) in einer dhnlichen Gréflenordnung bewegen.

Die Berechnungen fiir die 5km-Bohrung basiert auf einer Bohranlage mit folgenden Spezifikatio-
nen:

e Hakenregellast von ca. 450 t (1.000.000 Ibs) bei 12-facher Einscherung,
e Teufenkapazitit von ca. 6.000 m (20.000 ft) mit 127 mm (5°) Bohrgestinge
e inkl. kompletter betriebsfertiger Ausriistung, Energiegestellung und BOPs

e Typ: z.B. NATIONAL 1320-UE (T105) o. WIRTH GH 2000 EG (PT2000).

Die angenommene Bohranlagenmiete entspricht einem mittleren Niveau. Fir die gewahlte Teufe
und das Profil sind unter Umstinden auch kleinere Anlagen (365 t Hakenregellast, Typ: z.B.
NATIONAL 110-M) bei verindertem Strangaufbau (5“x 3 2%) einsetzbar. Die Rate fir die klei-
nere Anlage betrigt ca. 630 €/h (ebenfalls ohne Enetgie) - ca. 75 % der gewihlten Rate — und
reprisentiert damit den linken Rand der Abszisse. GroB3ere Anlagen werden wiederum bei héhe-
ren Hakenregellasten erforderlich (z.B. groB3ere Bohtlochquerschnitte, gro3ere Teufen).

Die Nettobohrungskosten der 5km-Bohrung schwanken gemil3 Abb. 58 zwischen 8.600 x 10°
und 6.140 x 10° € bei einer maximalen Variation der Projektdauer bzw. der zeitvariablen Parame-
ter. Der Mittelwert (bei einem Faktor von 1) liegt bei 7.370 x 10° €. Die maximale Kostenspann-
breite betrigt folglich ca. 16,5 %. Den Hauptanteil der Kosten macht die Bohranlagenmiete mit
36,1 % aus. Mit 55,3 % tberwiegen die zeitvariablen Kosten gegeniiber den mengenvariablen
Kosten, weshalb die Projektdauer auch den gro3ten Einfluss auf die Kosten hat. Bei den Service-
kosten alleine betrachtet tiberwiegen die mengenvariablen Kosten. Den grofiten Anteil machen
hier die Rohreinbau- und Zementationskosten mit 8,2 % aus. Zeitvariable Service- und Material-
kosten zeigen in etwa identische und gleichzeitig die geringsten Auswirkungen.

Einsparpotenziale sind demnach insbesondere im Bereich der Bohranlagenmiete (kleinere Anlage
und/oder kirzere Projektdauer) sowie den mengenvariablen Servicekosten (z.B. Infrastruktur-
malinahmen und Mobilisation der Anlage) zu suchen.
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Abb. 61: Parametervariation fiir eine 3 fm-Referenzbobhrung
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ADbb. 63: Detaildarstellung der Kostenanteile ans Abb. 62.

Den Berechnungen fir die 3km-Bohrung liegt eine Bohranlage mit folgenden Spezifikationen
zugrunde:

e Hakenregellast von ca. 160 t (365.000 lbs) bei 10-facher Einscherung,
e Teufenkapazitit von ca. 3.700 m (12.000 ft) mit 88,9 mm (3 '2°) Bohrgestinge,

e inkl. kompletter betriebsfertiger Ausriistung, Energiegestellung und BOPs
e Typ: z.B. CABOT 900 (T15) o. NATIONAL 610-M (T55).

Der gewihlte Anlagentyp samt Rate entspricht einer Variante mit Reserven in Bezug auf die Teu-
fenkapazitit. Je nach Verfigbarkeit und Profilvariation ergeben sich hierbei Schwankungen nach
oben und unten.

Die Nettobohrungskosten der 3km-Bohrung schwanken gemil3 Abb. 61 in einem Bereich zwi-
schen 3.550 x 10% und 2.650 x 10* € bei einer maximalen Variation der Projektdauer bzw. der
zeitvariablen Parameter. Der Mittelwert (bei einem Faktor von 1) liegt bei 3.100 x 10° €. Die ma-
ximale Kostenspannbreite betrigt folglich ca. 14,5 % und damit lediglich 2 % weniger als bei ei-
ner 5km-Bohrung. Den Hauptanteil der Kosten machen mit jeweils 31,6 % die zeit- und men-
genvariablen Servicekosten aus. Die Bohranlagenmiete hat auf Grund der geringeren Projektdau-
er und spezifischen Kosten einen weniger als halb so grolen Einfluss auf die Gesamtkosten (hier:
den geringsten Einfluss) im Vergleich zu einer 5km-Bohrung. Mit 52,1 % tberwiegen nun die
mengenvariablen gegentiber den zeitvariablen Kosten. Infrastrukturmal3nahmen, Rohreinbau-
und Zementationskosten auf der Seite der mengenvariablen Servicekosten und Energiekosten
sowie Aufwendungen fiir Planungs- und Uberwachungsarbeit bei den zeitvariablen Servicekosten
nehmen den grofiten Einfluss. Dementsprechend sind die Einsparpotenziale im Bereich der
Bohranlagenmiete gering. Bei einer 3km-Bohrung gilt es sich auf die Hauptkomponenten der
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Servicekosten zu konzentrieren, um eine effektive und deutliche Kostensenkung zu erreichen.
Ebenso bietet die Verkiirzung der Projektdauer stets Einsparpotenzial.

Eine direkte Moglichkeit der Kostenreduktion ergibt sich durch die Art der Energieversorgung.
Ist eine entsprechende Infrastruktur am Standort verfiigbar, liefern Bohrungen, deren Energie-
versorgung Uber eine Netzeinspeisung und nicht Gber eine autarke Energieversorgung (diesel-
elektrischer Antrieb) erfolgt, je nach Projektdauer und spezifischem Energieaufwand ein Ein-
sparpotenzial zwischen 35 % und 51 % bei den Energickosten (siche Abb. A-8 bis A-11). Dieses
Potenzial ist gewihtleistet, wenn sich das Kostenverhiltnis zwischen Diesel- (€/m?) und Strom-
kosten (€/MWh) in der Gréenordnung von ca. 12:1 befindet (siche Abb. A-8). Eine Kostenpa-
ritdt tritt unter Beriicksichtigung zusitzlicher Aufwendungen (Maschinendiesel und Mietgebiihr
fur Transformatoren) erst fur ein Kostenverhiltnis von ca. 5-6:1 (bzw. 118-148 €/MWh,) auf.
Dabei sorgen ein hoherer spezifischer Energicaufwand [MWh/d] und geringere spezifische E-
nergiekosten [€/d] fiir das hohere Verhiltnis. Eine vergleichbare Relation ist jedoch nur bei einer
Kostenhalbierung des Dieselpreises bzw. Verdoppelung des Industriestrompreises moglich. Ein
solches Verhiltnis kann aus Sicht der heutigen Markt- und Wettbewerbssituation nur tber Son-
derkonditionen bzw. in Ausnahmesituationen erreicht werden. Eine Kostenreduktion wird somit
im Regelfall - infrastrukturelle Einrichtungen /Stromnetz) am Standort vorausgesetzt — durch die
Energieversorgung der Anlagen tiber eine direkte Netzeinspeisung erreicht. Der Energiekosten-
anteil schwankt in den betrachteten Szenarien jedoch lediglich zwischen 5,1 % und 8,5 %, wes-
halb die Auswirkungen auf die Gesamtkosten limitiert sind.

Wesentliche Auswirkungen hat jedoch die Bohranlagenkapazitit und damit der Stromverbrauch
auf die gesamte Energiebilanz des geothermalen Energiegewinnungssystems. Ausfithrungen hier-
fir finden sich im Kapitel zur Energiebilanz.

Zusammenfassend ist festzuhalten, dass sich die Kostenstrukturen bei tiefen und flacheren Boh-
rungen deutlich unterscheiden, die Spannbreite der Kostenschwankungen jedoch nur wenig
(durchschnittlich 15 %) differiert.

Folglich sind die Kosteneinsparpotenziale teufenabhingig, wobei die Verkiirzung der Projektdau-
er in beiden Fillen zu deutlichen Kostenreduzierungen fiihrt. Insbesondere bei tiefen Bohrungen
ist darauf zu achten, dass durch FEinschrinkungen bei den Bohranlagenkapazititen und -
qualititen, einschliellich der Kompetenz der Bohrmannschaft, zwar zunichst die Bohranlagen-
miete giinstiger werden kann. Die unter Umstinden entstehende Projektverzégerung, zum Bei-
spiel auf Grund lingerer Roundtripzeiten durch geringere Handling-Kapazititen, kann diese Er-
sparnisse jedoch wieder zunichte machen. Aus diesen dargestellten Zusammenhingen folgt, dass
die Kosten aufgeschlisselt und die spezifischen Kostendaten analysiert werden mussen, wenn die
Einsparmoglichkeiten prazise identifiziert werden sollen.

7.1.1.4 Kosten-Teufenverhaltnisse

Kosten-Teufenkurven dienen der Extrapolation von Kostendaten auf einen gréf3eren Teufenbe-
reich. Die Kurven variieren je nach Art der Bohrung, nach geologischen und geographischen
Bedingungen und Markteinflissen.

Auf Grund dessen wurden Kostendaten von onshore Bohrungen aus Deutschland und den USA
verglichen.

Die Kosten-Teufenkurve fiir Deutschland in Abb. 64 zeigt die allgemeine Kostenentwicklungs-
tendenz mit der Teufe im relevanten Untersuchungsgebiet (Norddeutsches Becken, onshore). Sie
beinhalten einerseits reelle Kostenangaben von Referenzprojekten aus der geothermischen und
der Erdolindustrie sowie Angaben aus Kostenvoranschligen von Bohtfirmen /Japel 2001; Mul-
ler-Ruhe 2001/ zu dem dargestellten Szenatio. Die Nettobohrungskosten fiir Deutschland wur-
den fir Teufen bis 3 km vor allem aus geothermischen Projekten (aus den Jahren 1995 bis 2001)
und dem dargestelltem Referenzbeispiel ermittelt. Die Daten fur groBere Teufen, um 5 km,
stammen von KW-Bohrungen im Norddeutschen Becken (aus dem Jahre 2000 und 2001), den
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bereits erwihnten Kostenvoranschligen fiir die Sondenszenarien und Modellbohrungen, deren
Kosten mit Hilfe der zur Verfiigung stehenden Datenbank errechnet wurden /Ruttmann 2001a/.
Jeder Datenpunkt stellt die Gesamtinvestitionen in eine Bohrung der spezifischen Teufe ohne
zusatzlichen Komplettierungsaufwand (Speicherkomplettierung, Férdereinbauten und Testarbei-
ten etc.) und Ausgaben fiir unvorhergesehene Ereignisse dar. Der eingerechnete Komplettie-
rungsaufwand beinhaltet lediglich die Installation der erforderlichen Rohrtouren zur Herstellung
eines gesicherten und permanenten Zugangs zur Lagerstitte. Im Falle der US-amerikansichen
Kosten- und Teufendaten handelt es sich um arithmetische Mittelwerte einer variierenden Anzahl
n von ausschlieSlich onshore Kohlenwasserstoffbohrungen. Es wird unterschieden zwischen
Explorations- und Produktionsbohrungen. Diese untergliedern sich jeweils in Ol-, Gas- und nicht
findige Bohrungen. Der Vergleich mit den deutschen Kostendaten wird fir die Gesamtheit der
Bohrungen erstellt. Bei den Teufen handelt sich um vertikale Teufenangaben. Horizontale und
abgelenkte Bohrungen werden in der Statistik gesondert betrachtet.

Die Daten stammen aus der jahrlich veréffentlichten Bohrungskostenstudie (JAS) des American
Petroleum Institute (API) /API 1996/.
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Abb. 64: Kosten-Teufenverhiltnisse von onshore Bobrungen im 1indervergleich; die Kosten von Bohrungen in
Dentschland beriicksichtigen keine Ausgaben fiir unvorbergesehene Ereignisse und beriicksichtigen alleine das
Herstellen einer verrobrten Bobrung als primdren Zugang zum Speicher ohne weiteren, individuellen Komplettie-
rungsaufwand (Abb. 60 und Abb. 63); die Kostenangaben aus den USA in US-Dollar stammen ans dem Jabre
1996 und wurden an das Jabr 2001, aus denr die Mebrzah! der iibrigen Daten stammen, angepasst; verwendete
Anpassungsparameter: US-Producer-Price-Index (PPI)-Steigerung von ca. 11% per annum (siehe Abb. A-12),
ezne durchschnittliche Inflationsrate in den USA von 2,5% (Zinseszins: 13% in 5 Jabren) (siehe Abb. A-13),
Devisenknrs (2001): 0,89 US$/€

Fir die US-Daten Anpassung (Preissteigerung, Inflationsbereinigung, Wechselkurse) diente die
allgemeingiltige Beziehung:
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PPI, i
[14{ 00 )—(1+ajd) ]100-1{0

K, = Glg. 41
i PPI, x (Glg. 41)

mit:

a,, = Jabresdurchschnitt der Inflationsrate (%)

K. = Kosten im Begugsjabr (hier:2001) (US§)

K, = Ausgangskosten im Basisjahr (hier: 1996) (US$)

PPI; = Jabresdurchschnitt des industriespezifischen Producer-Price-Index im Begugsjahr
PPI, = Jahresdurchschnitt des industriespezifischen Producer-Price-Index im Basisjahr
x; = Jabresdurchschnitt des Devisemwechselkurses im Bezugsjahr (US$/€)

3 = Differenz. zwischen Bezugs- und Basisjahr

Die Daten zeigen eine Streuung um die exponentielle Trendkurve (Glg. 42):

(X—xo )

y=y,+A-e ' (Glg. 42)

Unter Verwendung der Werte aus Abb. 64 fir die zu erwartenden Nettobohrungskosten in
Deutschland lautet Glg. 42a:

(x—638,7)
y=8299-e ** (Glg. 42a)

Die Streuung resultiert neben der Unterschiedlichkeit der Bohrungen auch aus der nicht immer
einheitlichen Dokumentation und der damit verbundenen Schwierigkeit der klaren Aufschliisse-
lung und Normierung der Daten.

Im allgemeinen deckt sich der Trend mit anderen Kostenerhebungen, die beispielsweise im Rah-
men einer vom Biro fiir Technikfolgenabschitzung beim Deutschen Bundestag beauftragten
Studie durchgefiihrt wurden /Jung et al. 2002/.

Der Vergleich mit den Bohrungskosten in den USA /API 1996/ wurde gewihlt, um das Niveau
und den Trend der Kosten in einem internationalen Umfeld darzustellen und deutlich zu ma-
chen, dass Deutschland eher ein ,,High-Cost Standort® ist. Die Bohrungskosten (onshore) in den
USA zeigen dariiber hinaus noch einen deutlich degressiven Trend in einem Zeitraum zwischen
1986 und 1996 (Abb. A-14).

Die Kostendifferenz nimmt mit zunehmender Teufe ab. Dies ist in erster Linie auf eine ,,Eco-
nomy of Scale® und auf allgemein komplexere Lagerstittenbedingungen, hohe Technologiean-
forderungen (Erhchung des Havarierisikos) und eine lingeren Dauer der Projekte zurtickzufiith-
ren. Die Gesamtzahl von der Studie erfasster, abgeteufter onshore Bohrungen in den USA im
Jahre 1996 belauft sich auf 10.119. Die daraus resultierende bzw. erreichbar ,,Economy of Scale*
ist daher mittelfristig nicht auf die Verhiltnisse und die Marktsituation in Deutschland tbertrag-
bar. Anfragen bei einschligigen deutschen Serviceanbietern haben jedoch ergeben, dass abhingig
vom Auftragsvolumen und der Lage der Einsatzstandorte (Bohrungsdichte) Preisvorteile bis zu
25 % etzielbar sind /Japel 2001/.

Fir einen Teufenbereich zwischen 3 km und 5 km ergeben sich signifikante Kostendifferenzen
(Abb. 64a) zwischen 64% und 29% (D/USA).
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Abb. 64a: Kostendifferens, bei onshore Bobrungen in den USA und Dentschland fiir das Jahr 2001 (Anpas-
sung gemaff Abb. 64 und Glg. 41)

Ebenfalls zu erkennen aus Abb. 64 und 64a ist, dass mit zunehmender Teufe die Kostensprei-
zung zwischen den Bohrungsarten (Exploration und Produktion) zunimmt. Eine Produktions-
bohrung wird in der Regel in einem Forderfeld erst nach der Erkundung mit Hilfe von Explora-
tionsbohrungen niedergebracht. Eine Produktionsbohrung greift somit auf geologisch und tech-
nologische Erkenntnisse die wihrend der Exploration gewonnen wurden zurtick, was oft mit
einer Effizienzsteigerung und Kostensenkung beim Bohren verbunden ist.

Die Kosten von Explorationsbohrungen in den USA liegen daher fiir grole Teufen auf dem
Trend der Kostenkurve fiir Deutschland. Der Einfluss von Qualitdtsunterschieden der eingesetz-
ten Technologie ist bei diesem Vergleich weniger relevant, da die deutsche Bohrindustrie tiber-
wiegend mit amerikanischen Technologien und somit auf einem einheitlichen Standard arbeitet.
Offen bleibt der Einfluss von Personalkostenunterschieden.

Folglich hat offensichtlich vor allem die ,,Economy of Scale® und die Erfahrung am Standort
(insbesondere bei tiefen Bohrungen mit mehr als 4 km vertikaler Teufe) den Haupteinfluss auf
die Kosten einer Bohrung,.

Detaillierte Bohrkosten- und Bohrtechnologiestudien wie sie in den USA durchgefithrt worden
sind /Pierce 1996; Huttrer 1997; Glowka 1997; Rowley 2000/, dienen dazu, weitere notwendige
Kostenreduktionspotenziale fir das Erstellen geothermischer Bohrungen zu identifizieren. Die
Studien befassen sich dabei auch mit innovativen Bohrtechnologien wie dem Mud-Hammer Dril-
ling fir hohere Bohtfortschritte in harten, sproden Gebirgsformationen /Tibbits et al. 2002/.
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7.1.15 Spezifische Bohrkosten

Die untersuchte ErschlieBungstechnologie, nimlich die Nutzung primar gering ergiebiger, jedoch
weit verbreiteter Lagerstittentypen auf einem geringen Enthalpieniveau fiir eine gekoppelte
Strom- und Warmebereitstellung, reduziert die Standortabhingigkeit geothermischer Energiege-
winnung,.

Dies unterscheidet sie im Wesentlichen von der ErschlieBung von Kohlenwasserstofflagerstitten,
aber auch von konventionell fir die geothermische Stromgewinnung erschlossenen Lagerstitten
auf einem hohen Enthalpieniveau (im Bereich geothermischer Anomalien). Bei letzteren richten
sich die Kosten der ErschlieBung nach der Lage und Art des Reservoirs sowie der Stratigraphie
und Michtigkeit des unproduktiven Deckgebirges. Zusitzlich existiert ein hohes geologisches
Fiandigkeitsrisiko (insbesondere bei Kluftspeichern nach dem Larderello-Typ).

Im untersuchten Fall ist die ErschlieBung des Nutzhorizontes mit deutlich mehr Freiheitsgeraden
verbunden, da zum einen weder eine geothermische noch eine geologische Anomalie erschlossen
wird, zum anderen sekundire MaB3nahmen fur eine kunstliche Erhohung der Ergiebigkeit des
Nutzhorizontes sorgen.

Somit entsteht eine Ausgangssituation, die ein hohes Mal3 an Kosteneinsparpotenzial bietet. Dies
ergibt sich aus der Tatsache, dass die Nutzhorizonte auch nach dem spezifischen ErschlieSungs-
aufwand ausgewihlt werden kénnen.

Hierzu zihlt das Abteufen von Bohrungen an Standorten, die — geologisch, aber auch technisch
betrachtet - mit einem geringeren Bohrrisiko bzw. Bohraufwand verbunden sind. Einige relevan-
te Einflussgréflen sind in diesem Zusammenhang:

e hoherer Anteil an leichter bohrbaren, weniger kostenintensiven Gesteinen in Bezug auf
das Gesamtprofil (relativ zu anderen Lokationen),

e hoher Bohrfortschritt - kurze Projektdauer,

e Stabilitit des Bohtlochs,

e Frfahrung beim Abteufen von Bohrungen im Bereich der Lokation (Nachbar- oder Refe-
renzbohrungen) — Minimierung des Havarierisikos,

e oute infrastrukturelle Anbindung (Wasser- und Energieversorgung, verkehrstechnische
Anbindung vorhanden etc.).

Es ist notwendig, neben der Analyse der Gesamtkosten und deren Zusammensetzung die spezifi-
schen Aufwendungen fir eine Bohrung zu ermitteln. Diese geben dariiber Aufschluss, welche
Bohrabschnitte und welche zu durchteufenden Formationen die hochsten Kosten verursachen.
Der Gesamtprozess wird so weiter in Einzelfaktoren zerlegt, was teufenbezogene Optimie-
rungsmalBnahmen ermdglicht.

Im Folgenden werden Beispiele gezeigt, wie teufen- und formationsspezifische Kostenverteilun-
gen Bohrfortschrittsvariationen in konkreten Féllen aussehen kénnen.

Die dargestellten Bohrkosten beinhalten Energie-, Service- und Mei3elkosten und berticksichti-
gen bei der Geritemiete reine Bohr- und Roundtripzeiten.
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ADbb. 65: Teufenspesifische Kosten von drei onshore Referenzbobrungen; KW1 und KW?2 reprisentieren in
2001 abgetenfte Erdgasbobrungen im Nordwestdentschen Becken (Niedersachsen), von Bobrlochprogramme und
Meifselberichte vorlagen; GT'1 stellt die iiber Kostenvoranschlige ermittelten Werte einer Geothermiebobrung dar;
dargestellt sind die reinen Bobrkosten, heransgerechnet wurden Nachbobr-, Kernbohr-, Zementanfbobr- sowie sons-
tige Havariearbeiten; die als KW_Mw gekennzeichneten Punkte sind die arithmetischen Mittelwerte der Kosten
(KW2_vollst.) in dem jeweiligen Teufenabschnitt.

Das Beispiel zeigt teilweise relativ starke Trendabweichungen, die der Regel auf hohe Werkzeug-
stiickkosten (Meilelkosten) bei geringen Standzeiten in gréBeren Teufen (lingere Roundtripzei-
ten) zurtickzufithren sind. Dariiber hinaus sind die Kosten stark formationsabhiangig. Der Bohr-
fortschritt ist hierfiir einer der HaupteinflussgroBBen (siehe Abb. 71). Diese Einflisse werden in
Abb. 66 und 67 durch die Berticksichtigung von gewichteten Mittelwerten (nach der realen Bohr-
zeit ) und der Einfihrung weiterer kaliber- und zeitspezifischer Kostenkennwerte korrigiert bzw.
verdeutlicht. Volumenspezifische Kostenkennzahl K, [€/m?] fiir eine Normierung des Kalibers:

K
K = ¢ Glg. 43
v % r‘f ( g )

mit 7, als Bohtlochradius. Zeitspezifische Kostenkennzahl K, [€/m?h] fiir eine zeitliche Normie-

w

rung:

KV
K, = %b + trt) (Glg. 44)

mit: 7, = effektive Bohrzeit, 7z, = Roundtripzeit
Wobei K, und K, durch die Verwendung von K . als gewichtete Mittelwerte dargestellt werden.
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spezifische Bohrkosten
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Abb. 66: Gewichtete Mittehwerte der spezifischen Bobrkosten in €] m, €/’ und €/ n’h der Rotliegend Frd-
gasbobhrung KIW'1
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Abb. 67: Gewichtete Mittelwerte der spezifischen Bobrkosten der Rotliegend Erdgasbohrung KW2
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Fiir eine bessere Ubersicht iiber alle Kostenkennzahlen wurde eine logarithmische Skalierung der
Otrdinate gewihlt. Weniger deutlich werden dadurch die spezifischen, héheren Trendabweichun-
gen, bei gleichzeitig insgesamt jedoch dem héchsten Bestimmtheitsmal3, von K, fiir gro3e Teufen
im Vergleich zu den anderen Kennzahlen.

Anhand von K, lassen sich potenzielle Kostenvarianzen bei Verinderung des Bohrlochkalibers
bzw. des Bohrlochprofils bestimmen (siche Abb. 68):

K,=K, (7 X-rw) (Glg. 45)

mit: X = prozentuale Verinderung des Ausgangsradius 7,

2000

AN

1500 |

spezifische Bohrkosten, €/m

1000 5 =
Mehrkosten: 32 % V4

je Abschnitt % R

Tﬁﬁ%ﬁﬁ%ﬁﬁ - %
0 O

500 5o
K’\ Einsparung: 28 %

je Abschnitt
0

0 1000 2000 3000 4000 5000
Teufe u. GOK, m

—® - Originalkaliber von KW1 O Kaliberreduktion: -15% O Kalibererweiterung: +15%

ADbb. 68: Auswirkung der Profilverinderung anf die Gesamtkosten einer Bohrung

Abb. 68 zeigt, dass bei eine Reduzierung des Kalibers der Bohrung in jedem einzelnen Abschnitt
um 15% zu einer Einsparung von 28% der Gesamtkosten fihrt, da die Einsparungen konstant
tber das Profil sind. Fine Kalibererweiterung im gleichen Ausmal} fithrt zu Mehrkosten von
32%. Zu beachten ist, dass die Kaliber in den Einzelabschnitten auf Grund von Werkzeugvorga-
ben unter Umstinden nicht in dieser Weise pauschal extrapolierbar sind. Jeder Abschnitt bedarf
einer gesonderten Untersuchung, welche Kaliberreduktionen ohne die Verursachung tberpropor-
tional hoherer Kosten (z.B. durch Sonderanfertigungen) oder anderer Probleme (Einschrinkung
der Befahrbarkeit) realisierbar sind. Belauft sich die durchschnittliche Kaliberreduktion insgesamt
auf einen vergleichbaren Wert, werden sich die Gesamtkosten analog zu Abb. 68 verhalten.

Auf diese Weise konnen also generelle Aussagen tiber die GroBenordnung des Einflusses der
Kaliberreduktion auf die Kostenvarianzen gemacht werden. Vergleichbare Ergebnisse liefert eine
Studie zum Slim-Hole Drilling aus dem Jahtre 1992 /Worrall et al. 1992/.
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ADbDb. 69: formationsspezifische Bobhrkosten der Bohrung KW?2
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Abb. 70: formationsspezifische Bohrkosten der Bohrung KW'1
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Die Abbildungen 69 und 70 stellen die Beziehung zwischen spezifischen Kosten und erbohrten
Formationen bzw. stratigraphischen Abschnitten her. Auf diese Weise lassen sich kostenintensive
Formationen identifizieren. Hierzu gehoren in beiden Referenzfillen der Buntsandstein und das
Rotliegend. Folglich sind Standorte mit weniger michtiger Ausprigung diesen Formationen vor-
zuziehen. Da gerade der zuletzt genannte Formationstyp unter den tiefliegenden Aquiferen als
potenzieller Nutzhorizont im Rahmen dieser Untersuchungen in Frage kommt, relativiert sich
das theoretische Einsparpotenzial. Trotzdem existieren weitere Formationstypen, die vergleichs-
weise hohe spezifische Kosten aufweisen, wodurch in der praktischen Anwendung entweder eine
Lokation bzw. Stratigraphie mit dem geringsten Anteil an kostenintensiven Abschnitten die grof3-
ten Einsparmdglichkeiten bietet oder aber — dies erscheint am notwendigsten — gerade in diesem
Bereich noch aktiver und vorausschauender fir ein effektives Bohren gesorgt werden muss
/Grunwald et al. 2001/.

SchlieBllich zeigt Abb. 71 die teufen- und formationsspezifischen Bohrfortschrittszahlen analog
zu den prisentierten Beispielen.

16

,\0“” * KW B KW2

Bohrfortschritt, mh

Abb. 71: Mittlere Bohrfortschritte in Abhéngigkeit von Teufe und Formation; bis 3 km Teufe sind erhebliche
Unterschiede 3u verzeichnen, ab 3 km gleichen sich die Bobrfortschrittszablen stark an.
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Abkiirzung System / Setie / durchschnittliche ROP, m/h
Stufe KW1 KW2
Q Quartir D b
Ter Tertidr R R
Kr Kreide i i
OKr Obere Kreide 8,2 4.9
UKr Untere Kreide D 2,2
D Dogger b b
L Lias b b
Keu Keuper 2,75 2,2
MuKa Muschelkalk b b
Rs Rotsalinar b 33
Ha Steinsalz 2,0 D
Btsdst Buntsandstein b b
M. Btsdst Mittlerer Bunt- b 1,2
sandstein
U. Btsdst Unterer Bunt- D 1,5
sandstein
Ze Zechstein R 3,4
Rl Rotliegend 2,3 1,5

1) siche Abb. 71, zusammengefasste Stratigraphieabschnitte

Tab. 19: Lithologie- und teufenspezifischer Bobrfortschritt

Bei den in Abb. 71 dargestellten Bohrfortschrittszahlen bleibt der Bohrlochdurchmesser unbe-
rucksichtigt und damit auch die Anlagenkapazitit unbertcksichtigt. Wird dieser in die Betrach-
tungen mit aufgenommen, durch das Auftragen des erbohrten Bohrlochvolumens pro Zeiteinheit
(m?/h) tber die Teufe, kommt es zu einer deutlichen Verinderung der Differenzen. Der allge-
meine Trend eines abnehmenden Bohrfortschritts mit der Teufe bleibt jedoch erhalten (Abb.
71a).

Anhand der spezifischen Kostenkennzahlen kénnen aber auch weitere Parameter des Bohrpro-
zesses und damit einzelne Optimierungspotenziale besser aufgelost werden. Schlankere Bohrpro-
file bergen, technische Machbarkeit vorausgesetzt, Einsparpotenziale, die hinsichtlich ihrer Gré-
Benordnung insbesondere fiir geothermische Bohrungen berticksichtigt werden sollten. Zugleich
werden auch Grenzen der Optimierbarkeit deutlich, wie etwa beim Streben nach einer erhebli-
chen Steigerung des Bohrfortschrittes in gro3en Teufen. Dessen Steigerungskapazitit ist vielmehr
in geringeren Teufen beim direkten Formationsvergleich (z.B. Obere Kreide; Abb. 71) auszunut-
zen. Das Erstellen von Bohrungen mit geringem Querschnitt mit kleineren Anlagen verringert
den Energieaufwand, reduziert gleichzeitig jedoch den Bohrfortschritt was wiederum auf Grund
lingerer Anlagenstandzeiten und Projektdauer einen negativen Effekt auf die Gesamtkosten ha-
ben kann.
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Abb. 71a: Bobrfortschritt in n’/ b anfgetragen diber die Teufe; in vielen Abschnitten sind die Bobrfortschritte
von KW2 (Netzeinpeisung, groffe Anlagenkapazitit) doppelt so hoch wie bei KW'1 (diesel-elektr. Antrieb, gerin-
gere Anlagenkapazitat).

71.2 Stimulationskosten

Gemil} dem vorgestellten ErschlieBungskonzept sind Stimulationsmal3nahmen fiir eine effiziente
Forderung von geothermalen Fluiden aus geringpermeablen porésen Lagerstitten unumginglich.
Als Stimulationsmethode wurde die Erzeugung hydraulischer Risse — zusitzlicher kiinstlicher
FlieBwege - im Reservoir in ihrer Wirkungsweise theoretisch und anhand der Feldexperimente
diskutiert. Im Falle des betrachteten Lagerstittentyps und seiner FEigenschaften kann bei der An-
wendung dieser MaB3nahme von der hochsten Wirkung - in Bezug auf eine sekundire Produktivi-
titserhohung - ausgegangen werden. Der Stimulationseffekt in pords-permeabler Matrix wird
dabei im Wesentlichen tber drei Mechanismen erzielt (sieche Kapitel 4 und 6):

1. Risse mit einer hohen Transmissivitit, die zu einer Verbesserung des hydraulischen Zu-
flussverhaltens des Reservoirs fithren (weite Risse, hohe Konduktivititskontraste, geringe
Risslangen).

2. Risse mit einer hohen Transmissivitit und ausreichenden Dimensionen, um allgegenwir-
tige bohtlochnahe, in threm Zuflussverhalten geschidigte Reservoirbereiche zu tberwin-
den und die ungestorte Matrix hydraulisch effektiv anzuschlieBen (weite, hochkonduktive,
kurze Risse, Abdeckung der gesamten Nutzhorizontmachtigkeit) .

3. Risse, die zusitzliche produktive, raumlich um den Nutzhorizont verteilte Bereiche direkt
an die Bohrung anschlieBen und als HauptflieBwege dienen (grof3e laterale Reichweite der
Risse, Anbindung bohrlochferner Zuflusszonen).
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Eine Erhohung der Transmissibilitat (£-5) des Reservoirs fithrt grundsitzlich zu einer Produktivi-
titserhohung. Das Potenzial ist abhingig vom vertikalen und horizontalen Aufbau des Reser-
VOirs.

Der Gesamtaufwand fur eine effiziente Stimulationsbehandlung hingt selbstverstindlich von den
jeweiligen nattirlichen Formationseigenschaften des Nutzhorizontes, aber auch von der Aus-
gangssituation in Bezug auf induzierte Tragerschadigungen wihrend des primiren Lagerstatten-
aufschlusses (Abteufen und Komplettieren der Bohrung) ab. Im Gegensatz zum ersten Faktor ist
letzterer Parameter durch trigerschonende Aufschlusstechnologien beeinflussbar. Im Wesentli-
chen iibt hierbei die eingesetzte Sptilungstechnologie die entscheidende Wirkung aus.
Insbesondere bei geothermischen Sonden spielt die Verhinderung jeglicher Finschrinkungen des
Zuflusses (z.B. durch Skinerh6hung im bohrlochnahen Bereich) auf Grund der notwendigen ho-
hen Forderraten und damit hohen Stromungsgeschwindigkeiten der Fluide im Reservoir eine
zentrale Rolle. Ist die Matrix sehr stark geschidigt, erfolgt der Hauptfluidtransport tber die
kiinstlich erzeugten Risse. Weisen diese nicht geniigend hohe Konduktivititen auf, steigen die
Druckverluste und erhdhen die benétigte Depression zur Konstanthaltung der Férderrate. Hohe
Depressionen sind neben dem erhéhten Férderaufwand mit Reaktionen des Reservoirs inklusive
der Risse durch eine Verinderung der effektiven Spannungsverhiltnisse bzw. der petrophysikali-
schen Eigenschaften des Gesteins verbunden.

Kann die kiinstliche induzierte Trigerschidigung minimiert werden — eine vollige Vermeidung
erscheint kaum realisierbar — verringert sich automatisch der erforderliche Stimulationsaufwand
durch die Abnahme des Einflusses des zweiten Mechanismus, welcher in der Regel zugleich den
dominanten Mechanismus darstellt.

Hierftr ist wiederum ein hoherer Aufwand bei der initialen ErschlieBung erforderlich, der sich
jedoch durch die genannten Punkte schnell kompensieren ldsst.

Ist die initiale Produktivitit der ungeschadigten Formationen zu gering, zeigt das gewiéhlte Stimu-
lationskonzept keine ausreichende Wirkung (siche Kapitel 4.3). In diesem Fall kommen solche
Formationen als potenzielle Nutzhorizonte nicht in Frage.

Die Kosten einer Stimulationsbehandlung sind dhnlich den Bohrungskosten nur schwer zu ver-
allgemeinern. Es kann erneut zwischen mengen- und zeitvariablen Kosten unterschieden werden.
Der Umfang einer Stimulationsmal3nahme variiert je nach zu behandelnder Lagerstitte und Sti-
mulationsziel. Hierbei kann sich der Aufwand schnell um Gro3enordnungen verandern.

Wird jedoch von mehreren Stimulationsbehandlungen in einem Forderfeld ausgegangen, in dem
mit mehreren Bohrungen (einheitliches Profil von Produktions- oder Injektionsbohrungen) ein
Nutzhorizont erschlossen wird, der an unterschiedlichen Lokationen dhnliche Eigenschaften — in
Bezug auf petrophysikalische und gebirgsmechanische Parameter — aufweist, ist davon auszuge-
hen, dass die Stimulationsmal3nahmen sich jeweils in der gleichen Gro3enordnung bewegen.

Da bei diesen Betrachtungen zu viele Annahmen involviert sind, wird ein Musterbeispiel einer
massiven HPF-Stimulation, mit den dazugehoérigen Haupteinflussparametern und ihren relativen
Anteile dargestellt. Bei den angegebenen Kosten handelt es sich allein um jene, die von einer aus-
fihrenden Servicefirma erhoben werden. Feste oder temporire Installationen (Fracstrang, Pa-
cker, Winde etc.) sind nicht mitbertcksichtigt. Sie untergliedern sich in:

e Fluidkosten [€/m?],

e Stutzmittelkosten [€/1],

e Mietgebiihr fur Pumpen-/Fracaggregate [€/h],
e Verpumpgebthr [€/m?],

e Mietgebiihr fir Blender (Mischeinheiten) [€/d],
e Mischgebiihr [€/m?),

155



7  WIRTSCHAFTLICHKEIT UND ENERGIEERTRAG

e Personal-/Mannschaftskosten [€/d],
® Messeinheit-/wagen (inkl. online in situ p, T-Aufzeichnung, Labor) [€/d].

Einkalkuliert werden gewohnliche Aufbau-, Abbau-, Warte- und Messzeiten bei einer Gesamt-
dauer der Behandlung von 2-3 Tagen.

Das Stimulationsziel ist in diesem Fall die Erzeugung von kurzen, hochkonduktiven Rissen mit
dquivalenten Halblingen von ca. 50 m (bei gleicher Risshéhe) und einer Transmissivitit von 1,5
bis 2 Dm. Die benétigten Stiitzmittelmengen bewegen sich in einer Gréf3enordnung von ca. 50 t
und ca. 110 m? hochviskosem Gel. Diese Mengen konnen jedoch je nach Typ, Verhalten und
Eigenschaften der Formation variieren. Zudem sind fur grélere Rissdimensionen (sowohl Lin-
gen und Hohen als auch Konduktivititen) groflere Mengen an zu verpumpenden Fluiden und
Stiitzmitteln erforderlich. Es wurden deshalb die Stimulationskosten fiir einen Hauptfrac nicht
nur fir ein Szenario, sondern fiir Mengenverhiltnisse und eine technische Ausstattung zur
Durchfihrung der Behandlung bestimmt, um letztendlich ein up-, aber auch ein downscaling zu
ermoglichen (siche Abb. 72 und 73).

e Stlutzmittelmasse / Fluidvolumen in der/den Hauptstufen: 0,45
e Padvolumen / Fluidvolumen in der/den Hauptstufen: 0,45

Weiterhin wurde ein Bohrlochvolumen [, von 100 m® angenommen (i.d.R. I/, << 100 m?® bei
Verwendung eines kleinkalibrigen Behandlungsstranges), eine maximale Injektionsrate von 4,6
m?/min (77 1/s), die bei variablen Kopfdricken (hier bis ca. 400 bar) mit einer installierten Pum-
penkapazitit von 4000 PS (2 Fracaggregate a 2 Pumpen) inkl. der Vorhaltung von Reserven er-
reichbar ist. Insgesamt soll die Behandlung einschlieBlich des Auf- und Abbaus der Anlagen 48
Stunden dauern. Sie wird mit einem mit hochfesten Stiitzmitteln beladenen Crosslinked Gel (fur
ein saures Milieu) in den Hauptstufen durchgefiihrt. Die Vorstufe (Pad) verwendet das identische
Gel, jedoch ohne Stiitzmittelbeladung.

Die Stiitzmittelmenge variiert in den Beispielen zwischen 50 t und 250 t.

Der im Vorfeld des Hauptfrac durchgefithrte Minifrac ist nicht in den Kosten enthalten. Er hat
die gleiche Ausstattung wie der Hauptfrac. Da er u.a. der Bestimmung der petrophysikalischen
und gebirgsmechanischen Parameter der Formation und der maximal verpumpbaren Stiitzmit-
telmengen dient, wird er oft analog zu den Fluidvolumina des Hauptfrac dimensioniert. Ubertrigt
man einen solchen ,,Minifrac” auf das hier vorgestellte Beispiel, entstehen zusitzliche Kosten
zwischen 13 % und 29 % (kleinvolumiger bis gro3volumiger Hauptfrac bzw. Minifrac) der An-
wendungen fiir den anschlieBenden Hauptfrac aus den Abb. 72 und 73.
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Abb. 73: Kostenanteile von Hauptfrachehandlungen verschiedener Dimensionen; die Kostenanteile des Blenders
sind in diesem Fall identisch mit denen der Messeinbheit.
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Werden nur die Fluid- und Stiitzmittelmengen fir die Behandlung variiert, sinkt folgerichtig der
relative Anteil der Anlagen- und Geritekosten. Dies gilt jedoch lediglich fiir den Fall, dass keine
zusatzlichen Kapazititen (z.B. gréB3ere Pumpenleistung bei hoheren Injektionsraten oder héheren
Kopfdriicken) benétigt werden. Die Kosten einer Hauptfracbehandlung belaufen sich demnach
auf Werte zwischen ca. 202 x 10® € bei 25 t und ca. 625 x 10* € bei 250 t Stiitzmittelzugabe (ca.
246 x 10° € bei 50 t).

713 Forderhilfsmittelkosten

Die Forderhilfsmittel sind der dritte und letzte Baustein des Untertagesystems. Auf Grund der
nicht-artesischen Bedingungen muss eine kunstliche Depression im Reservoir erzeugt und die
Fluide miissen mit Hilfe einer unterhalb des dynamischen Fluidspiegels eingebauten Tauchkrei-
selpumpe (ESP) zu Tage geférdert werden. Diese Férderung muss nicht nur so energie-, sondern
auch so kosteneffizient wie moglich durchgeftihrt werden (siehe Kapitel 3).

Der Wirkungsgrad und die Funktionalitit des gesamten Foérdersystems (Motor, Pumpe, Energie-
versorgung etc.) muss dabei tiber eine moglichst grof3e Zeitspanne gewahrleistet sein. Jede Kom-
ponente hat zudem gleichzeitig den hoch korrosiven und aggressiven Fordermedien und -
bedingungen standzuhalten. Moderne Fordersysteme aus der Kohlenwasserstoffindustrie stehen
fir solche Anwendungsfille und Einsatzbedingungen zur Verfiigung, bedirfen jedoch einer
individuellen Anpassung und Auslegung.

Folglich wurden Kostenvoranschlige bei zwei verschiedenen Herstellern fir drei unterschiedli-
che, reprisentative Forderszenarien und entsprechenden Systemkapazititen eingeholt /Ciulla
2002; Sjerps 2001/. Die Ergebnisse der Auswertung der zur Verfigung gestellten Daten sind in
den Abb. 74 bis 76 dargestellt. Neben den absoluten KostengroB3en wurden zugleich die jeweili-
gen Kostenanteile der Systemkomponenten ermittelt. Aus den Abbildungen geht somit auch her-
vor, welche Systemkomponenten erforderlich sind.

B Trans- O Sonstiges
formator: Zubehor: @ Pumpe:
11,9% 2,7% 14,0%
@ Frequenz-
wandler:
11,1% B Dichteinheit:
T 142%
B Sonstiges
zubehor:
1,5%
O Kabel : 0O Motor: 29,7%
14,8%

ADbb. 74: Anteile an den Investitionskosten eines ESP-Systems ur Férderung von 50 i’/ b geothermaler Flui-
de; absolute Investitionskosten: ca. 110 x 10° €; spezifische Investitionskosten: ca. 2.200 € je n’/ by mit dem
sonstigen Zubehir ist anch die Bobrlochkopflomplettiernng erfasst.

158



7  WIRTSCHAFTLICHKEIT UND ENERGIEERTRAG
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Abb. 75: Anteile an den Investitionskosten eines ESP-Systems sur Firderung von 100 n/h geothermaler
Fluide; absolute Investitionskosten: ca. 172 x 10° €; spezifische Investitionskosten: ca. 1.720 € je n’/ b.

B Trans-

O Sonstiges
formator: Zubehér: @ Pumpe:
8,0% 1,0% 11,8%
@ Dichteinheit:
4,6%
O Frequenz-
wandler:
34,2%
B Sonstiges O Motor: 33,9%
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N 5% 7

Abb. 76: Anteile an den Investitionskosten eines ESP-Systems sur Firderung von 150 n’/h geothermaler
Fluide; absolute Investitionskosten: ca. 340 x 10° €; spezifische Investitionskosten: ca. 2.260 € je n’/ b.

Die hohen Differenzen zwischen den Kostenanteilen des 100 m?/h und des 150 m?/h Szenarios
sind durch eine Anstieg der absoluten Kosten fir den Frequenzwandler (Steuerungseinheit des
Motors) um den Faktor zehn und etwa eine Verdopplung der Kosten fiir die Motoreneinheit bei
sonst mehr oder weniger gleich bleibenden absoluten Kosten fiir die tibrigen Komponenten be-
griundet. Im Falle hoher Férder- und Pumpenleistungen werden an Stelle von Standard Anwahl-
pulten zur Steuerung variable Geschwindigkeitsantriebe (Variable Speed Drives) eingesetzt, die
letztendlich den Kostensprung verursachen.
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Kostenzusammenstellung und Schlussfolgerungen

Die bisherigen Detailausfithrungen ermdéglichen die Erstellung einer zusammenfassenden Matrix
zu den erforderlichen Gesamtinvestitionen fiir eine geothermale Fordersonde. Tab. 20 bildet die-
se Matrix als eine Minimum-Maximum-Abschitzung fiir eine 5km-Fordersonde ab.

Kostenarten / errechnetes Minimum, | errechneter Mittelwert, | errechnetes Maximum,
Kostenanteile 10° € 10° € 10° €
1) Bohrung
(siehe Kapitel 7.1.1.3) 6.144 7.366 8.588
Anteil von 1) an 6) 91,8 % 93,0 % 94,0 %
2) Stimulationen’ 288 288 288
Anteil von 2) an 6) 4,3 % 3,6 % 32%
3) Forderhilfsmittel 125,0 | 195,5 125,0 | 195,5 125,0 | 195,5 -
4) Steigrohre? 21 30 21 30 21 30
Anteil von 3) u. 4) an 6)° 3,9% 3.3 % 2,9 %
5) Gesamtkosten 6.578 | 6.658 7.800 | 7.880 9.022 | 9.102 !
6) arithmetisches Mittel
der Gesamtkosten 6.695 7.917 9.139
Kostenspanne von 6)
85 % 100 % 115 %
Mittelwerte der Gesamtkosten aus 5) nach Forderkapazitit
50 m*/h 100 m3/h
7. Mittelwerte der férder-
kapazititsspez. Gesamt- 7.800 7.880
kosten
Kostenspanne von 7)
99 % 100 %

! berticksichtigt ist 1 Mini- u. 1 Hauptfracbehandlung (HPF) mit ca. 50 t Stiitzmittel und 150 m?® Gel
2 mit 21.000 € fir ca. 500 m bei 50 m®/h und 30.000 € fiir ca. 700 m Steigrohrstrang (siche auch Tab. A-3)
3 Der Anteil entspricht dem arithmetischen Mittelwert der Summe aus 3) und 4) in der Hohe von 261,5¢+03 €.

Tab. 20: Erforderliche Gesamtinvestitionen geothermaler Firdersonden

Die dargestellten Kosten reprisentieren alleine den Untertageteil einer Férdersonde einschlief3lich
der Sondenkopfausstattung, die in den Férderhilfsmittelkosten unter ,,sonstiges Zubehor* enthal-
ten ist. Jegliche Art von Anschliissen oder Transportleitungen zu den tibertigigen Einrichtungen
bzw. Anlagen sind nicht erfasst.

Wird das gesamte Systeme, also Produktions- und Injektionsseite, betrachtet, belaufen sich die
Kosten der Injektionssonde im ungiinstigsten Fall (Havarien ausgeschlossen) auf das Niveau der
Produktionssonde abziglich der Ausgaben fur die Forderhilfsmittel. Letztere werden jedoch
nicht ganz wegtfallen, da in der Regel Injektionsaggregate erforderlich sind, die allerdings mit ver-
gleichsweise geringeren Kosten verbunden sind. Unter Umstinden bewegt sich der injektionssei-
tige Aufwand je nach Auslegung aber auf einem geringeren Kostenniveau. Dies wird durch die
Verringerung des Stimulationsaufwandes erreicht.
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Sollen die geférderten Medien fiir eine nachhaltige Fluidzirkulation und —produktion wieder in
den urspriinglichen Nutzhorizont zuriickgefihrt werden, sind die Mdéglichkeiten zu Einsparun-
gen bei dhnlichen Bohrbedingungen stark eingeschrinkt, und zwar wegen des hohen Anteils von
tber 90% an den Gesamtaufwendungen (gemil3 Tab. 20), den alleine die Bohrkosten ausmachen.
Demzufolge konnen selbst die Gesamtkosten von Forderszenarien mit multiplen Produktions-
und Injektionssonden mit Hilfe von Tab. 20 abgeschitzt werden.

Verringert sich die Teufe des Nutzhorizont, so verringern sich bei konstantem Stimulations- und
Forderaufwand die Gesamtkosten analog zu Abb. 64 bzw. Glg. 42.

7.2 Energieaufwand beim Herstellen des Untertagesystems

Um das geothermische ErschlieBungs- und Energiegewinnungskonzept bewerten zu kénnen, ist
die Ermittlung des Energicaufwands bei der Herstellung des Untertageteils erforderlich. Dieser
kann bei einer Erstanlage im Gegensatz zum kontinuierlichen Férderbetrieb nicht durch den Ei-
genertrag der Anlage abgedeckt werden.

Die Untersuchungen im Rahmen der vorliegenden Arbeit und die entsprechende energetische
Bilanzierung konzentrieren sich ausschlieBlich auf die Sonden als untertigiger Anlagenteil. Die
Ermittlung des Energieaufwands liegt der Frage der praktischen Umsetzung und dem Betrieb
einer nachgeschalteten Anlage ferner als die Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen. Es geht vielmehr
um die Gesamteffizienz der Technologie und deren Steigerung durch eine effizientere Erschlie-
Bung des Untergrundes.

Der Energieaufwand beim Bohren spielt in der Kohlenwasserstoffindustrie nicht zuletzt wegen
des in der Regel geringen Anteils der Energieckosten an den Gesamtaufwendungen der Bohrung
eine untergeordnete Rolle. Dies ist auch durch die deutlich héhere, im Reservoir in Form von
Kohlenwasserstoffen (IKW) gespeicherte und gewinnbare dquivalente Energiemenge im Vergleich
zum kumulierten Energieaufwand beim Aufschluss der Lagerstitte zu erkliren.

Insbesondere bei der geothermischen (GT) Stromerzeugung aus Niedertemperaturwirme ist der
Energieeinsatz bei der Herstellung der Sonden fur die Effizienz des Gesamtsystems, bei einem
Heizwertverhiltnis der Férdermedien von ca. 25:1 (KW : GT), von elementarer Bedeutung.’

Die Berechnung des Kumulierten Energieaufwands (KEA) bei der Herstellung von Bohrungen
ist nach VDI Richtlinie 4600 durchzuftihren. Fir jeden Teilprozess und jede Systemkomponente
werden dabei dquivalente Energiemengen ermittelt. Diese Untersuchungen werden durch weitere
Arbeiten /Rogge et al. 2002/ im Rahmen des Forschungsprojektes ,,Nutzbarmachung kliftig-
poroser Speichergesteine® erginzt. Der KEA fur Tiefbohrungen bis 3 km wurde ebenfalls im
Rahmen einer weiteren Studie fiir die Erdolindustrie ermittelt /Teuber et al. 1999/. Die hierin
enthaltenen Angaben zum spezifischen Primirenergieeinsatz (GJ/m) sind nur bedingt auf den
Anwendungsfall ibertragbar, da die Eigenschaften der Referenzbohrungen, hauptsichlich in Be-
zug auf Geometrie und Ausstattung, nicht bekannt und daher insgesamt schwierig mit anderen
Szenarien zu vergleichen sind. Wie sich im Laufe der Darstellungen zeigen wird, ist es jedoch vor
allem die Geometrie (Bohr- und Verrohrungsprofil) einer Bohrung, welche den entscheidenden
Einfluss auf den Energieaufwand austbt.

Unmittelbar mess- und vergleichbar ist aber der Endenergieaufwand (EA) wihrend des Herstel-
lungsvorgangs einer Bohrung, d.h. der Energicaufwand, gemessen in Kilowattstunden und/oder
Kubikmeter Diesel, fiir den Betrieb der am Prozess beteiligten Anlagen (hauptsachlich Strom-
aufwand). Hierzu zahlen vor allem die Bohranlage zusammen mit den erforderlichen Spiilungs-
zirkulation- und Aufbereitungsaggregaten. In der Regel besitzt diese entweder einen diesel-
elektrischen (autarke Energieversorgung) oder elektrischen (Netzeinspeisung) Antrieb. Der un-
mittelbare Energieaufwand bei der Herstellung des Untertagesystems alleine macht analog zu

9 Heizwertverhiltnis KW/GT: ca. 25:1; elektr. Energieinhalt KW/GT: 100:1 (Heizwettpies : 42 MJ/kg; Heizwertcr :
1,7 MJ/kg bei Wasser mit 7=423 K und ¢, =4 kJ /kgI; theoret. Umwandlungswirkungsgad Wirme — elektr. E.: KW
ca. 40%, GT ca. 10%); nicht berticksichtigt ist der Rohéleinsatz; siche auch Tab. A-5
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Teuber et al. am KEA einer 3 km Tiefbohrung einen Anteil von ca. 20 % aus (bei Verwendung
einer Bohranlage mit diesel-elektrischem Antrieb). Er berticksichtigt die bei Herstellung der Boh-
rung bzw. am Bohrbetrieb unmittelbar beteiligten Prozesse:

e Bohren,

e Verrohren,

e Zementieren,

e Spilen und Spilungsbehandlung,

e Sonstiges (kontinuierlicher Bohrplatzbetrieb).

In der Regel weist eine Tiefbohrung ein teleskopartiges Profil und eine kontinuierliche Erhéhung
des Zeit-Teufenverhiltnisses mit zunechmender Bohrteufe auf (wachsende Roundtripzeiten, ge-
ringerer Bohrfortschritt etc.). Es ist daher zu erwarten, dass sich der EA-Anteil am KEA mit zu-
nehmender Gesamtteufe ebenfalls erhoht (geringer Materialeinsatz bei abnehmenden Bohrquer-
schnitten, evtl. mit Ausnahme des Bedarfs an Bohrmeil3eln).

Auf Grund des Einflusses des EA und dessen direkter Mess- und Vergleichbarkeit sowie der ein-
geschrinkten Ubertragbarkeit der zur Verfiigung stehenden Angaben aus der Literatur erscheint
eine nihere Betrachtung des EA fiir Bohrungen bis in die relevanten Teufenbereichen (ca. 5 km)
erforderlich.

Ahnlich der erwihnten Studie von Teuber et al. 1999 werden zwei Referenzbohrungen (KW1
und KW2) untersucht, deren Daten bereits fiir die Kostenanalyse ausgewertet wurden. Die Ener-
gieanalyse ermittelt erneut spezifische Aufwandsdaten. Es konnen folglich teufen-, formations-,
aber auch geometriespezifische Angaben gemacht werden, die eine bessere Ubertragbarkeit der
Ergebnisse auf andere Standorte bzw. variierende Profile erméglichen.

Die Analyse geht, dhnlich wie die Kostenbilanz, nicht nur auf die quantitative Erhebung, sondern
zusatzlich auf qualitative Merkmale ein, wobei sie auch Energiesparpotenziale und Standortfragen
erldutert.

Die analysierten Energiedaten reprisentieren den spezifischen Stromverbrauch (Endenergieauf-
wand) des Bohrbetriebs. Der dquivalente Primirenergieeinsatz bei elektrisch angetriebenen Anla-
gen kann individuell unter Verwendung von Tab. A-4 riickgerechnet werden.

Der Stromverbrauch wurde am Netztibergabepunkt (Transformator) ermittelt.

Bei diesel-elektrisch angetriebenen Anlagen besteht der Datensatz aus Kraftstoffverbrauchsmen-
gen des Bohrbetriebs pro Tag. Dem verwendeten Kraftstoff wurde ein Heizwert zugeteilt und
unter Berticksichtigung durchschnittlicher Wirkungsgrade der Antriebsaggregate — laut Herstel-
lerangaben bei ca. 40 % - eine Strombereitstellung berechnet. Folglich konnten die beiden
Anlagentypen mit ihren unterschiedlichen Antriebsformen direkt miteinander verglichen werden.

Bei elektrisch betriebenen Anlagen fillt neben dem Strombedarf ein zusitzlicher Bedarf an Kraft-
stoff wihrend des Bohrbetriebs an. Die erforderlichen Mengen wurden ebenfalls aufgezeichnet
und bei den Vergleichsdarstellungen mitberticksichtigt. Im Falle der untersuchten Anlagen ist
dieser Bedarf mit ca. 0,26 m? Diesel pro Tag im Vergleich zum Gesamtenergieaufwand pro Tag
jedoch gering (ca. 2,8 %).

721 Spezifischer Energieaufwand

Zur Ermittlung des teufenspezifischen Energieaufwands gilt es, den gemessenen Endenergieauf-
wand der Anlage dem Teufenprofil der jeweiligen Bohrung gegentiberzustellen. Auf diese Weise
ist es moglich, in einem ersten Schritt die Verbrauchszahlen einer spezifischen Bohrleistung
(MWh,/m) zuzuordnen. Gleichzeitig konnen mittlere, gewichtete Verbriuche in verschiedenen
Teufenbereichen bestimmt werden, die den direkten Vergleich der Daten ermdglichen (Abb. 77).
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Abb. 77: Spexifischer Energieanfwand in Abhdngigkeit von der Tenfe

Obwohl die Bohrungen eine dhnliche Endteufe von ca. 5 km besitzen, ist deren Niederbringung
mit einem unterschiedlich hohen Energieaufwand verbunden. Wie bereits angedeutet, ist dieses
Verhalten auf das Profil der Bohrung und die bereitgestellte Anlagenkapazitit zuriickzufiihren
(Abb. 78 und Abb. 79).
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ADbb. 78: Entwicklung des kummnlierten und speifischen Bobrlochvolumens mit der Teufe der Bobrung

Das erbohrte Volumen der Bohrung KW2 ist bei Endteufe nahezu doppelt so grof3 wie bei der
Bohrung KW1, wobei bereits 50% des Gesamtvolumens bei einer Teufe von ca. 1,5 (KW2) bzw.
2 km (KW 1) vorlagen. Analog zum Volumen verhilt sich auch die zur Verfiigung gestellte Anla-
genkapazitit.

KW2/KW1:

3500 - mittlere hydraulische Leistung, kW: 1425/1115I - 3500
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Abb. 79: Gesamt- und hydranlische Anlagenleistung in Abhingigkeit von der Teufe
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Zum Abteufen der Bohrung KW1 betrug die mittlere Anlagenleistung etwa 915 kW. Im Falle der
Bohrung KW2 belief sich der Wert auf 1420 kW.

Die hydraulischen Leistungen der Spilpumpen erscheinen als Datenpunkte.

Hohe hydraulische Leistungen sind bedingt durch eine hohe Pumprate bei hohem Pumpdruck.
Fir eine Effizienzerh6hung und damit Energieaufwandssenkung gilt es, vorrangig die Druckver-
luste im System zu reduzieren. Eine Abschitzung dieses Potenzials ist im Rahmen der vorliegen-
den Arbeit nicht méglich, sollte jedoch fiir weitere Untersuchungen berticksichtigt werden.
Anhand der vorliegenden Daten konnte der Gesamtenergicaufwand zum Abteufen der Bohrung
bestimmt werden.

8000 1  KW2/Kwi: - 8000
1 Bohrlochvolumen, m?: 735/ 390 (1,9) r
7000 - mittlere Anlagenleistung, kW: 1420/ 915 (1,6) - 7000
o i durchschnittl. spez. Endenergieverbrauch
< beim Herstellen der Bohrung r
6000 - - 6000
§ inkl. Verrohrung, GJ/m: 52/ 1,9 (2,7) C
5 - 5000
) r
2 I
= - 4000
2 r
() r
2 - 3000
(o)) L
1 L
e - 2000
o r
T r
T - 1000
-0
0 1000 2000 3000 4000 5000 6000

Abb. 80: Kumulierter Energieanfwand in Abhingigkeit von der Teufe; KW2 korrigiert stellt eine Normierung
mit Hilfe der dargestellten 1 erhaltniswerte fiir KW2/KW1 dar (Bobrlochvolumen- und Anlagenkapazititsan-
passung); zum Vergleich: Bobrlochvolumen von E GrSk 3/90 ca. 260 n?’

Abbildung 80 lisst erkennen, dass der Energieaufwand mit zunehmender Teufe und insbesonde-
re bei hohen Anlagenkapazititen und Bohrvolumina exponentiell zunimmt. Die vertikalen Ab-
schnitte in den Verbrauchskurven repriasentieren Phasen, in denen kein Teufenfortschritt erzielt
wurde (Verrohrungs- und Zementationsphasen, Storfille etc.). Gut sichtbar ist jedoch, dass diese
keinen dominanten Einfluss auf den Gesamtenergieaufwand ausiiben.

Deutlich wird zudem, dass sich die spezifischen Verbrauchszahlen, hier in GJ/m, erheblich von-
einander unterscheiden. Die Angabe eines reprisentativen spezifischen Energieaufwands einer
5km-Bohrung ist an dieser Stelle auf Basis der zugrunde liegenden Daten nicht méglich. Unter
Verwendung der Werte aus Abb. 80 kann der dquivalente Primirenergieeinsatz zu dem dargestell-
ten Stromverbrauch durch die Multiplikation der Werte mit einem Faktor von zehn'’ in Gigajoule
umgerechnet werden.

1036 GJ./MWh. x EA; MWh] / Umwandlungswirkungsgrad (36%) = 10
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Anhand der ermittelten Gro3enverhaltnisse der Bohrungen kann der Energieaufwand zunichst
nach der Kapazitit korrigiert werden. Allein die Verwendung der mittleren Kapazititswerte (Vo-
lumen- und Leistungsverhaltnisse) zur Bestimmung der dquivalenten Verbrauchswerte zeigt eine
relative gute Anpassung der Kurven. Dies deutet darauf hin, dass das Energieversorgungssystem
(diesel-elektrischer Antrieb oder Netzeinspeisung) keine entscheidenden Auswirkungen auf den
Energieaufwand wahrend des Bohrens hat, sondern in erster Linie die geometrischen Eigenschaf-
ten der Bohrung den wesentlichen Einfluss besitzen. Diese bestimmen zusammen mit dem
Bohrparameter (hydraulische Leistung der Pumpen) die erforderliche Anlagenkapazitit.
Festzuhalten ist an dieser Stelle, dass der Energieaufwand beim Abteufen einer Bohrung unab-
hingig von der Teufe erheblich variieren kann. Insbesondere fir geothermische Bohrungen gilt
es, die Variante mit moglichst geringem Energieaufwand zu wihlen.

Fiir eine Ubertragbarkeit der Ergebnisse miissen die Daten normiert werden. Eine Normierung
ist anhand der Daten aus Abb. 80 mdglich. Sie ergibt Werte zwischen 1,40 und 1,45 kWh/m je
MW (mittlere Anlagenleistung) und Kubikmeter (Bohtlochvolumen). Theoretisch kann so bei
einschitzbarer Anlagenkapazitit und bekanntem Bohrlochvolumen (Bohrprofil) der Energieauf-
wand fur die Herstellung der Bohrung kalkuliert werden.

Fir Szenario 1 aus Abb. A-7, welches bereits im Rahmen der Kostenbilanzierung fir die Parame-
tervariationen verwendet wurde, ergibt sich ein Bohrlochvolumen von 397 m?. Dies entspricht
jenem von KW1. Wird eine identische Anlagenkapazitit veranschlagt, ergibt sich bei Szenario 1
ein Gesamtenergieaufwand bei Szenario 1 von ca. 2630 MWh, fir das Abteufen der Bohrung.

Da der Normierungsfaktor eine schwer fassbare Grofe darstellt und zudem auf Mittelwerten
basiert, wurde eine weitere Moglichkeit der Energieaufwandsabschitzung bei variablen Bohrpro-
filen entwickelt. Hierbei wird der durchschnittliche Endenergieaufwand pro Kubikmeter Bohr-
lochvolumen in Abhingigkeit von der Teufe ermittelt, und zwar fiir Anlagen mit unterschiedli-
chen hohen Leistungen.
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Data: Netzeinspeisung (KW2)
Anlagenleistung, kW: Pmax=3330, Pm“el= 1420
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Abb. 81: Energicanfwand-Teufen-1 erhiltnisse; Durchschnittswerte in den Teufenintervallen (detaillierte Daten
siehe Abb. A-15)
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Mit Hilfe einer exponentiellen Interpolation lassen sich analog zu Abb. 81 Verhiltniskurven erar-
beiten.

Um den Energieaufwand je Bohrmeter zu erfassen, werden die exponentiellen Modelle mit gin-
gigen Bohrlochkalibern verkntpft (Abb. 82). Es ldsst sich so zunichst der spezifische, aber auch
der Gesamtenergieaufwand fiir die komplette Bohrung bestimmen.
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Abb. 82: Endenergieanfivand beim Bobren in Abhdingigkeit von der Teufe nnd dem Bohrlochkaliber (Bohrloch-
durchmesser in Zoll); glatte Linien représentieren eine Anlage mit hoheren, Linien mit Symbolen eine Anlage mit
geringeren Kapazititen (analog sn Abb. 81)

Mit Hilfe von Abb. 82 kann der spezifische EA fiir Bohrlochkaliber in verschiedenen Teufen
ermittelt werden. Die aus dem Bohrprofil ablesbaren Abschnittslingen werden mit dem fir das
jeweilige Kaliber gtltigen Wert multipliziert, um den kumulierten Aufwand EA; je Abschnitt zu
erhalten (Glg. 46). Je kiirzer die Abschnitte gleichen Kalibers gewihlt werden, desto priziser
werden die Angaben.

PRVACALFLIENY

EA, 5 (x, —x,) (Glg. 406)

EA, =Y EA, (Glg. 47)

i=1

mit:

x, = Teufe am Abschnittsende, m

x, = Teufe am Abschnittsanfang, m

f{x) = spezifischer EA je nach Kaliber, GJ/m
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Dass der Energieaufwand nicht nur von geometrischen Grof3en, sondern auch von der jeweiligen
zu durchteufenden Formation abhingt, zeigen Abb. 83 und Abb. 84.

Der formationsspezifische Energieaufwand kann sich dabei durchaus gravierend unterscheiden.
Er ist quantitativ durch die Anlagenleistung erfasst.

Es zeigt sich, dass die ,energieintensiven® zum Teil mit den ,kostenintensiven® Formationen
korrelieren. In beiden Fillen ist das Durchteufen von Buntsandstein- und Rotliegendhorizonten,
bei KW2 insbesondere der Salinare, mit einem hohen spezifischen Energieaufwand verbunden.
Diese Beobachtungen stimmen ebenfalls mit den Bohrfortschrittszahlen tiberein.

Der formationsspezifische Energieaufwand kann nicht direkt mit Abb. 81 und Abb. 82 vergli-
chen werden, da in Abb. 83 und Abb. 84 die jeweiligen Schichtgrenzen fiir die Mittelwertbildung
und nicht feststehende Teufenabschnitte von je 500 m verwendet werden mussten.

Die Angaben sind daher nicht auf andere Teufenbereiche tibertragbar. Es lassen sich lediglich
qualitative Aussagen ableiten.
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Abb. 83: Formationsspezifischer Energieanfwand beim Abtenfen der Bohrung KW'1
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Abb. 84: Formationsspeifischer Energieanfivand beim Abteufen der Bohrung KW?2

7.2.2 Schlussfolgerungen zum Energieaufwand

Der Energieaufwand beim Abteufen von Bohrungen wurde fiir Referenzbeispiele ermittelt. Aus
den Ergebnissen und der Darstellung des spezifischen Aufwands und dessen Normierung lassen
sich die Angaben auf andere Standorte bzw. Bohrprofile tibertragen.

Es besteht ein exponentieller Zusammenhang zwischen Energicaufwand und Teufe, der haupt-
siachlich von der Geometrie der Bohrung beeinflusst wird.

Die Angabe vom Durchschnittsaufwand je Teufen- oder Bohrlochvolumeneinheit ist nicht zulis-
sig.

Fir eine Bohrung nach dem in der Kostenanalyse prisentieren Szenario 1 (Abb. A-7) ist ein
Stromverbrauch von ca. 2630 MWh, bei geringeren Anlagenkapazititen erforderlich. Der Bohr-
betrieb alleine (Abteufen der Bohrung) macht dabei den tiberwiegenden Anteil aus. Verrohrung-
sarbeiten sind, u.a. weil sie schlichtweg weniger Zeit in Anspruch nehmen, sehr viel weniger e-
nergieintensive Arbeitsvorginge. Nicht berticksichtigt wurden der Energicaufwand fir Stimulati-
onsarbeiten. Diese nehmen wie in Kapitel 7.2 nur eine geringe Zeit Anspruch und erfordern
selbst bei sehr hohen bereitgestellten Pumpkapazititen einen Bruchteil (im Prozentbereich) der
zum Abteufen der Bohrung bendétigten Energie. Aus den gleichen Griinden sind konventionelle
hydraulische Testarbeiten nicht fiir die Abschitzungen relevant. Der Energicaufwand fur die
nachgeschaltete Forderung der Fluide (siche Kapitel 3) ist im Eigenbedarf einer Stromerzeu-
gungsanlage enthalten (sieche Kapitel 7.06).

Im Vergleich zum erwarteten Nettoenergieertrag nach Rogge et al. 2002 (Fall A) ist demnach
ungefihr eine Jahresstromproduktion fiir das Abteufen einer Bohrungsdublette mit jeweils 5 km
Teufe erforderlich.

Entsprechend der Kostenanalyse kénnen ,,energieintensive® Formationen bestimmt werden, die
weitestgehend (mit Ausnahme der Salinare) mit den kostenintensiven Formationen korrespondie-
ren.
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Eine geothermische Bohrung im Sinne des Konzeptes sollte fiir eine gesteigerte Effizienz des
Gesamtsystems ein moglichst schlankes Bohrprofil aufweisen und an Standorten abgeteuft wer-
den, an denen besonders ,,energieintensive® Formationen weniger stark ausgebildet bzw. weniger
michtig sind.

Fir eine glnstige Energiebilanz steht somit das effiziente Abteufen der Bohrung im Vorder-
grund. Die Effizienz (Energieeinsparung) darf dabei die Effektivitit (gute Bohrfortschritte) nicht
so weit einschrinken, dass dadurch wiederum zu hohe Kosten entstehen.

7.3 Ertragsbewertung

Um die ermittelten Systemkosten bewerten zu konnen, werden sie einem zu erwartenden Ertrag
aus der Strombereitstellung gegentibergestellt.

Den Berechnungen liegt eine Referenzanlage zugrunde (siche Abb. 85), die nur die Auskopplung
von Strom berticksichtigt. Gemil3 dem Erneuerbare-Energien-Gesetz /BMU 2000/ wird Strom
aus Geothermie bis zu einer installierten elektrischen Anlagenleistung von 20 MW, mit mindes-
tens 8,95 € Cent je Kilowattstunde vergttet.

Die Stromgestehungskosten beinhalten die folgenden Kostenanteile:

e Herstellungskosten des Untertagesystems (geothermale Dublette, 5 km Sondenlinge):
» 14950 x 10° € (mit cinem Kostenmittelwert fur 100 m3/h und einem
Injektionssondenkostenanteil von ca. 90 % der Férdersonde, siche Tab. 20);
» Abschreibungsdauer der Bohrungen: 30 a;
» Abschreibungsdauer der Pumpe inkl. Steigrohre: 10 a;

e ORC-Anlage (mit einer Abschreibungsdauer von 15 a):
» 1.300 x 10° €/kW ohne Aufbau /Manciana 2001/;

e jihrliche Betriebskosten der Anlage (inkl. Wartungs- und Instandsetzungskosten):
» ca. 100 x 10° €/ MW, (Kutscher 2000);

e Nutzungsdauer:

> 30a.
=> Jihrliche Gesamtkosten ohne Zinsen: ca. 684 x 10° €/a.

Der Untertageteil macht in diesem Fall ca. 74% der Gesamtkosten aus.

Abb. 85 zeigt die durch das System verfugbare Energie und die erforderliche Nettoenergicaus-
kopplung, die theoretisch erforderlich ist, wenn die Stromgestehungskosten auf dem Niveau der
Einspeisevergiitung liegen sollen. Die Darstellung geht von konstanten Basiskosten und variab-
lem Eigenbedarf der Anlage aus. Die untertigigen Forderhilfsmittel machen den gréten Anteil
am Figenbedarf (Antriebsleistung) aus. Wie in Kapitel 3 dargestellt, wird dieser im Wesentlichen
durch die Produktivitit des Reservoirs und den angestrebten Fordervolumenstrom bestimmt. Im
aufgefithrten Beispiel reprisentiert ein geringer Eigenbedarf eine hoch produktive Sonde, mit
Abnahme der Produktivitit bei Erhéhung des Eigenbedarfs. Der Fall eines Eigenbedarfs von
Null hat keine praktische Relevanz und stellt lediglich das theoretische Maximum dar.
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Referenzanlage: (Fall A nach Rogge et al. 2002)
Installierte Leistung: ca. 0,9 MWe (mit: Tin : 150°C, AT: 70°C, Férdervolumenstrom: 100 m3/h);
9000 Auslastung: 7500 h/a (86%); Einspeisevergitung: 89,5 €/ MWh

Strombereitstellung, MWh,

0 1 T T T - AT |
0 200 400 600 800 1000
—u— Eigenbedarf bei 7500 ha Nettoenergieauskopplung

—e— erforderl. Nettoenergieauskopplung

Abb. 85: Nettoenergieauskopplung bei variablem Eigenbedarf der Anlage und konstanten Herstellungskosten.

Das Beispiel macht deutlich: Das Niveau der Nettoenergieauskopplung befindet sich unter dem
einer Paritit zwischen Stromgestehungskosten und der Einspeisevergiitung.

Dies bedeutet, dass geringere Herstellungskosten, eine hohere Anlagenkapazitit und/oder eine
hohere Produktivitat der Lagerstitte erforderlich sind. Die Effizienzverbesserung der technischen
Systemkomponenten (z.B. Forderaggregate und Energieumwandlungsanlage) ist nur in einem
geringem Mal3 moglich. Trotzdem spielt sie als zusitzliches Potenzial eine wichtige Rolle.

Es sind deshalb vor allem die Kostensenkungspotenziale bei der initialen ErschlieBung und die
eigentliche Produktivitit des Nutzhorizontes (primir und/oder sekundir) die ausschlaggebenden
Faktoren zur Erzielung einer Wirtschaftlichkeit des Gesamtsystems.

Was die Bohrungskosten betrifft, so wurde bereits auf diverse Einsparmoglichkeiten unterschied-
licher GréBenordnung, wie z.B. auf die Beeinflussung der Parameter der Bohrung und ,,Econo-
my-of-Scale“-Effekte, hingewiesen. Eine Verringerung der Nutzhorizontteufe (Reduzierung des
unproduktiven Bohrungsabschnittes) fithrt dabei, wie dargestellt, ebenfalls zu einer deutlichen
Reduzierung der ErschlieBungskosten.

Ein weiteres Fallbeispiel reprisentiert eine Referenzanlage mit einer héheren Ausbeute. Der Kos-
tenanteil des Untertageteils liegt hier bei lediglich 53 %, die Kosten tiber die Nutzungsdauer (30
Jahre) betragen 724 x 10° €. Die ubertigigen Anlageninvestitions- und Anlagenbetriebskosten
(analog zu den jeweiligen spezifischen Kosten) wurden gesteigert. Die Herstellungskosten der
Bohrungen wurden um 25 % gesenkt. Alle Gbrigen Parameter wurden konstant gehalten (z.B.
Wirkungsgrad der Systemkomponenten).
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7  WIRTSCHAFTLICHKEIT UND ENERGIEERTRAG

Referenzanlage: (hohe Ausbeute)
14.000 Installierte Leistung: ca. 1,7 MWe (mit: Tin : 150°C, AT: 70°C, Férdervolumenstrom: 150 m¥h)
q Auslastung: 7500 h/a (86%); Einspeisevergitung: 89,5 €/ MWh

a

12000 | © v,
10.000 - T A
8.000 ¢ v ¢ ¢

0 I I |
0 200 400 600 800 1000
Nettoenergieauskopplung —=— Eigenbedarf bei 7500 h/a
—ae— Differenzenergiemenge —e— erforderl. Nettoenergieauskopplung

Abb. 86: Nettoenergicanskopplung bei variablem Eigenbedarf einer Anlage mit hober Energieausbente und
konstanten Herstellungskosten.

Das Beispiel in Abb. 86 zeigt, dass erst ein Eigenbedarf der Anlage von mehr als ca. 650 kW,
Stromgestehungskosten verursacht, die oberhalb der Einspeisevergiitung liegen. Die Kapazititen
sind in erster Linie abhingig von der Ergiebigkeit der Sonden. Die hierftir erforderlichen biniren
Energieumwandlungsanlagen entsprechen dem Stand der Technik /Lund et al. 1999, Kutscher
2001/. Der Wirkungsgrad der Anlagen variiert mit dem Fluiddurchsatz und der Temperatur der
Wirmequelle /Rafferty 2000, Paul et al. 2002/. Fur das zweite Fallbeispiel wurde fur eine konset-
vative Abschitzung der Wirkungsgrad des ersten Fallbeispiels /Rogge et al. 2002/ iibernommen.

Um eine Wirtschaftlichkeit des Gesamtsystems bei gleich bleibenden Rahmenbedingungen zu

erzielen, gilt es daher, die besprochenen Einspar- und Produktivititssteigerungspotenziale im
individuellen Anwendungsfall griindlich zu analysieren und konsequent auszunutzen.
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8 Zusammenfassung

Die Untersuchungen ergeben, dass im Falle sedimentirer Rotliegend-Lagerstitten ein genereller
Bedarf zur Steigerung der natirlichen Produktivitit der Reservoire vorliegt. Stimulationsbehand-
lungen sind deshalb als obligatorische MaBlnahmen zu verstehen, um eine effiziente Férderung
der hochsalinaren Formationsfluide bei Raten zwischen 50 und 150 m?/h zu ermdglichen.

Die durchgefiihrte Behandlung der Rotliegend-Sandsteine hatte grundsitzlich das Ziel, einen ef-
fektiven Anschluss der produktiven, porés-permeablen Matrix an die Bohrung zu erreichen.
Folglich galt es, abgestiitzte Risse mit méglichst hohen Rissweiten, somit hohen Konduktivititen
und cher geringer lateraler Reichweite zu erzeugen.

Unterschreitet die Ausgangsproduktivitit des Reservoirs jedoch ein Mindestniveau, kénnen hyd-
raulische Stimulationsmaf3nahmen unter Verwendung von hochviskosen Fluiden und Stitzmit-
teln zwar einen hohen Stimulationserfolg erzielen. Sie fihren dennoch letztlich, eben wegen der
schlechten Ausgangslage, nicht zu einer akzeptabeln Endproduktivitit. Eine induzierte Schadi-
gung der potenziellen Nutzhorizonte (z.B. durch den bohrtechnischen Aufschluss) verursacht
eine Beeintrichtigung der Ausgangsproduktivitit und eine Maskierung der ungeschadigten Reser-
voirverhiltnisse.

Ohne eindeutige Quantifizierung dieses Effektes (Art und Reichweite) und durch Einschrinkun-
gen auf Grund des angewendeten technischen Konzeptes, kann es zu einer suboptimalen Ausle-
gung (Unterdimensionierung) der Stimulationsbehandlung kommen. Die erreichte Produktivitits-
steigerung liegt folglich deutlich unterhalb der theoretisch méglichen Potenziale, die eindeutig aus
Kernmessungen hervorgehen.

Chemisch-mechanische Effekte im Riss selbst, so kann vermutet werden, haben einen sekundi-
ren Finfluss auf die Effektivitit der Stimulationsbehandlung ausgetibt. Sie fihrten zu einer nach-
triglichen Abnahme der Risskonduktivitit. Solche Effekte werden insbesondere wihrend der
Risseinschluss- und Foérderphase wirksam. Hierzu zdhlen Ausfillungen, Ablagerungen in den
Porenhohlriumen und Porenhilsen der Stiitzmittelpackung, ein unvollstindiger Gelabbau sowie
die mechanische Zerstérung der eingebrachten Stiitzmittelkorner bei punktuellen Lasten als Fol-
ge zu geringer Stutzmittelkonzentrationen im Riss und zunehmender Druckabsenkung im Reser-
voir wahrend der Férderphase. Die negativen Effekte gilt es durch eine geeignete Auslegung der
Behandlung zu minimieren: durch eine effektive Stiitzmittelpackung und héhere Risskonduktivi-
titen, aber auch durch eine moderate Fahrweise der Produktion iiber lange Zeitrdume in und aus
den potenziellen Nutzhorizonten.

Unter diesem Gesichtspunkt ist die Verwendung aufgewiltigter ehemaliger Kohlenwasserstoff-
bohrungen fiir eine geothermische Nachnutzung nicht zwangslaufig die ideale Strategie aus tech-
nisch-wirtschaftlicher Perspektive. Die notwendigen multiplen Aufschlussvorginge sind jeweils
mit erheblichem Materialeintrag und —austrag und Wechselwirkungen mit der Formation verbun-
den. Bei einem Neuaufschluss der Lagerstitte mit dem Primirziel einer geothermischen Nutzung
und unter Verwendung moderner, angepasster Bohr- und Spiilungstechnologie ist eine Reduzie-
rung insbesondere aber auch eine bessere Identifizierung der nie auszuschlieBenden induzierten
Schidigung erreichbar. Dieser Umstand steigert die Effektivitit und verringert den Aufwand
nachtriglicher, gezielter Stimulationsmal3nahmen.

Die Untersuchungen lieferten dartber hinaus erste Hinweise auf das hydraulisch-mechanische
Verhalten der als geothermische Reservoire erschlossenen Rotliegend-Sandsteine (Rambow-
Schichten). Die Modellergebnisse und in situ Messungen zeigen relativ geringe RissschlieBdruck-
gradienten in den behandelten Formationen, die nur wenig oberhalb (~8 MPa effektiv) der Po-
rendruckgradienten liegen. Dieser Zustand begtinstigt die Erzeugung hydraulischer Risse und
lisst, unter Voraussetzung der Verwendung einer geeigneten Garnitur, die Durchfihrbarkeit gro-
Ber dimensionierter Behandlungen bei moderaten Bohrlochkopfdriicken realistisch erscheinen.
Diese sind aus Sicht der gewonnen Erkenntnisse und fir einen respektablen Stimulationserfolg
unabdingbar.
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Aus den Experimenten konnten weiterhin Lernpunkte im Bereich der Durchfithrung und Aus-
wertung entsprechender Fracoperationen herausgearbeitet werden, die ihre Berticksichtigung im
Rahmen von Folgebehandlungen am Standort Grof3 Schonebeck selbst, aber auch anderen
Standorten, an denen dhnliche Nutzhorizonte erschlossen werden, finden sollten.

Es wurde zudem erstmalig die technische Machbarkeit einer Fractechnologie nachgewiesen, die
selektive Stimulationsbehandlungen unter Verwendung von stutzmittelbeladenen, hochviskosen
Fluiden in vertikalen, unverrohrten Bohrlochsektionen in Teufen gréBer als 4 km und Gebirgs-
temperaturen groBer 140°C ermoglicht. Dies wurde durch den Einsatz eines Open-Hole-Packers
und einer Kiesschiittung als kinstliche hydraulische Barrieren ermdéglicht. Durch den Verzicht
auf eine zusitzliche Verrohrung im Speicherbereich entstehen Kosteneinsparpotenziale und eine
Maximierung der im nachhinein zur Verfigung stehenden Zuflussflichen. Nichtsdestotrotz diir-
fen diese Rahmenbedingungen nicht dazu fihren, dass die Auslegung der Stimulationsbehand-
lung aus sicherheitstechnischen Beweggriinden so stark eingeschrinkt werden muss, dass die
resultierende Effektivitit der erzeugten Risse auf ein Mindestmal3 reduziert wird. Dies erfordert
eine weitere Erprobung der Technologie durch die Variation der relevanten Behandlungsparame-
ter, die da wiren: Volumen und Rheologie des Frac-Fluids, Injektionsrate sowie Menge und Ei-
genschaften der eingebrachten Stiitzmittel. Zusatzlich miissen weiterhin alternative Barrierensys-
teme diskutiert werden, die das technische Risiko durch eine potenzielle Packerumliufigkeit ver-
ringern.

Das Potenzial der erschlossenen Nutzhorizonte ist somit nicht abschlieBend geklirt. Die herge-
stellte Produktivitit des Reservoirs reicht fiir eine effiziente Forderung der Formationsfluide bei
hohen Raten fiir die angestrebte, tibertdgige Stromerzeugung noch nicht aus. Eine Férderung von
mehr als 100 m?/h aus einer Sonde erscheint in Hinblick auf die betrachteten Reservoire und der
anwendbaren StimulationsmaB3nahmen bzw. Stimulationspotenziale unrealistisch, da diese Raten
selbst bei gunstigen Produktivititsverhiltnissen (> 30 m?>/hMPa) nur mit einem exzessiven For-
deraufwand erreichbar wiren. Ein solcher Aufwand steht in keinem Verhiltnis zu der erwarteten
auskoppelbaren elektrischen Leistung der tbertigigen Anlage von bis zu einem Megawatt. Hohe-
re Fordervolumenstrome lassen sich deshalb nur mit Hilfe eines Mehtfachsondenszenarios erzie-
len.

Auch bereits fiir geringere Forderraten zwischen 50 und 100 m?/h stellt sich ein hoher For-
deraufwand bei niedrigen Reservoirproduktivititen (< 10 m*/hMPa) ein. Diese Abhingigkeiten
wurden unter Berticksichtigung verschiedener Szenarien herausgearbeitet und daraus letztendlich
die anfinglich erwahnten Stimulationsziele definiert.

Zur Stimulationswirkung bleibt abschlieBend festzuhalten, dass der erreichbare Stimulationsfak-
tor (FOI), der mit Hilfe eines analytischen Modells ermittelt wurde, sich umgekehrt proportional
zur Ausgangsproduktivitit des Reservoirs verhilt. Bedeutend fir eine effiziente Forderung ist
jedoch allein die Endproduktivitit (> 30 m?/hMPa) und nicht der Stimulationsfaktor. Die dimen-
sionslose Risskonduktivitdt ist dabei das Mal3 fir den Transmissibilititskontrast der mit Hilfe
einer Hydraulic Proppant Fracturing Behandlung zwischen Riss und Matrix hergestellt werden
kann. Gleichzeitig ist sie ein Maf3 fir die Effektivitit des Risses bzw. seiner Stimulationswirkung
in der poros-permeablen Matrix. Je hoher die dimensionslose Risskonduktivitit und je linger der
Riss desto hoher der erreichbare FOI. Beide Parameter sind jedoch nicht beliebig steigerungsfa-
hig, sondern abhingig von den Reservoireigenschaften und den technisch-wirtschaftlichen Rah-
menbedingungen und mussen daher individuell ermittelt und optimiert werden. Bei der Erschlie-
Bung klastischer sedimentirer Speichergesteine ist daher auf Grund der Begrenztheit der Stimula-
tionswirkung der Fokus auf Standorte mit bereits moderaten Ausgangsproduktivititen zu richten.
Dies fiihrt zwangslaufig zu einer Einschrinkung der Standortauswahl. Trotz einer potenziell ge-
ringeren effektiven Stimulationswirkung (ca. Faktor 2-3), kann nur auf diese Weise unter Bertick-
sichtigung des Gesamtziels, dem Erreichen langfristic hoher Forderraten aus tiefliegenden Aqui-
ferstrukturen, eine effiziente Umsetzung des Technologiekonzeptes erfolgen.
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SchlieBlich wurden neben den technischen Aspekten auch wirtschaftliche Fragestellungen behan-
delt. So konnte der Kosten- und Energieaufwand ermittelt werden, der mit der bohrtechnischen
ErschlieBung der Lagerstitten bzw. mit der Herstellung des Untertagesystems verbunden ist.
Dies erméglicht eine Aussage die Energie- und Kostenbilanz des Gesamtsystems.

Bei beiden Aspekten wurden Einsparpotenziale aufgezeigt, die jedoch weiter analysiert werden
missen. Es wurde aber bereits deutlich, dass eine Verringerung des Bohrlochquerschnitts und die
Verkiirzung der Projektdauer zu deutlichen und gleichzeitig den Haupteinsparpotenzialen fihren.
Die Notwendigkeit dieser Untersuchungen ist durch den Anteil der Bohrungskosten von iiber

90 % an den Kosten des Untertageteils der Anlage und einen Energieaufwand von mehreren tau-
send Megawattstunden beim Abteufen einer 4 bis 5 km Bohrung eindeutig begriindet. Der zu-
sitzliche Energieaufwand, der mit den obligatorischen Stimulationsmaf3nahmen verbunden ist,
fallt vergleichsweise gering aus und ist in diesem Zusammenhang vernachlissigbar. Der Gesamt-
energieaufwand ist jedoch vor allem fiir die geothermische Energiegewinnung ein wichtiger Ein-
flussfaktor in Bezug auf die energetische Effizienz des Gesamtsystems. Die Untersuchungen in
diesem Bereich ergaben, dass sich der Energieaufwand gegenldufig zur Effektivitit des Bohrens
verhilt. Diese hat wiederum Einfluss auf die Bohrungskosten. Folglich gilt es, auf der Grundlage
der gewonnenen Erkenntnisse generell standortspezifische Kompromisslosungen zu erarbeiten,
die sowohl die Effektivitit als auch Effizienz der ErschlieBungstechnologie berticksichtigen.

Das vorgestellte geothermische Technologiekonzept ist folglich in Teilaspekten erfasst und mit
ersten Erkenntnissen unterlegt. Die untersuchten Speichergesteine bergen ein grof3es Potenzial,
welches auch durch deren flichendeckende Verbreitung im Bereich des Norddeutschen Beckens
sowie in angrenzenden geologischen Strukturen bedingt ist. Die erfolgreich erprobte Stimulati-
onstechnologie ist erweiterbar und bietet daher Perspektiven. Allein mit deutlich groBeren Be-
handlungsdimensionen ist jedoch ein veritabler Stimulationserfolg und damit eine akzeptable
Produktivitit in Abhingigkeit von den Ausgangsbedingungen erreichbar. In diesem Zusammen-
hang sollte in Zukunft ebenfalls die Option der hydraulischen Anbindung weiterer Zuflusszonen,
sowohl in vertikaler als auch lateraler Richtung, untersucht werden. Dass insbesondere natiirlich
gekliftete Formationen entsprechende Potenziale bergen hat sich im Rahmen der Untersuchun-
gen bereits angedeutet.

Es bedarf nun weiterer, gezielter Forschungsanstrengungen, um das vorhandene Potenzial einem
effizienten Nutzen zuzufiihren und damit dem Ziel einer abnehmernahen geothermischen Stro-
merzeugung einen Schritt naher zu kommen.

Alles Wissen und alles 1 ermebren unseres Wissens endet nicht mit
einem Schlusspunket, sondern mit einem Fragezeichen.

H. Hesse, 1877-1962
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Il. NOMENKLATUR

Il. Nomenklatur

B = Formations-1 olumen-Faktor

o = totale Kompressibilitit (bar')

d = Strimungsquerschnitt (m)

dj = innerer Robrdurchmesser (m)

d, = dufSerer Robhrdurchmesser (m)

D = mittlere Teufe des Nutzhorizontes ()

E = Elastizititsmodul (bar)

E = Rissiffuungs-E-Modul (bar)

Fep = Dimensionslose Risskonduktivitit

Fepo: = optimale Dimensionslose Risskonduktivitit

g = Gravitationskonstante (9,81 m/ s?)

h = effektive Nutzhorizontmdchtigkeit (m1)

by = Risshohe (m)

byiy2 = Hobhe des Risshalbranms bei symmetrischer Rissgeometrie (m)
by = Pumpenabsetztenfe (PSD) (m)

b2 = mittlere Teufe des Nutzhorizontes (midperforations depth) (m)
kr = Permeabilitit des Risses (mD)

k = Permeabilitit der Formation (mD)

K = zeitspezdfische Kostenkennzahl (€] n’h)

K, = volumenspezifische Kostenkennzahl (€] n7’)

K < = gewichtete spezifische Bohrkosten (€] m)

L = Robriinge (m)

r; = Ldnge des Rissintervalls (m)
Dat = Atmosphdrendruck (bar)
Dra = Aufbrechdruck (bar)
Db = Bobrlochsoblendrnck (bar)
De = RissschliefSdruck (bar)
Pdischarge = Pumpenanstrittsdruck (bar)
pp = dimensionsloser Druck
De = Porendruck (bar)
Dot = Rissfortleitungsdruck (bar)
Dpac = Fracdruck (bar)
Dhyd = bydrostatischer Druck (bar)
Dbi = lokal anliegender Porendruck (bar)
P = durchschnittlicher anliegender Porendruck (bar)
PN = Nettorissdruck (bar)

NIz = Reibungsdruckverluste im bobrlochnaben Bereiche (bar)
PR = mittlerer volumetrischer Reservoirdruck (bar)

PRR = Ringraumdruck (bar)

Drerr = Reibungsdruckverluste iiber die Perforationen (bar)

Dsuction = Pumpenansaugdruck (bar)

2% = totale Reibungsdruckverluste (bar)

Doy = realer Bobrlochsoblenfliefidruck (bar)

Do = Bobrlochsoblenfliefidruck bei idealer radialer Anstrimung (bar)
Db = Bobrlochkopfdruck (bar)

PI = Produktivititsindex (m’/ hMPa)

Plsstfia = Produktivititsindex nach der Fracbehandlung (n’/ hMPa)
PLyfrac = Produktivititsindex vor der Frachehandlung (n’/ hMPa)

Pl = Produktivititsindex im pseudo-stationdren Forderregime (n’/ hMPa)



Il. NOMENKLATUR

q = Farderrate, FliefSrate (n’/ h)

gp = dimensionslose Forderrate

gnz = Stickstoffrate (n’/h)

r = Radius (m)

7 = Drainage Radins des Reservoirs (m)

T = Bobrlochradius (m)

R’ = Rissradius (m)

s = Skinfaktor

5 = Psendoskinfaktor

) = ¢ffeketive Bohrzeit (h)

by = Roundtripzeit (h)

p = dimensionslose Zeit

IN = Nolte-Zeit (J‘)

by = Zeitdaner bis zum Erreichen des pseudo-stationdiren Forderregimes (d)
T = Zugfestigkeit des Gesteins (bar)

v = FliefSgeschwindigkeit (m/ s)

V = Fardervolumenstrom (nm’/ h)

|45 = Rissvolumen (n?’)

w = Rissweite (m)

Wnas: = maximale Rissweite (m)

Wapr = optimale Rissweite (m)

Xy = Risshalblinge (m)

Xopr = optimale Risshalblinge (m)

R = Teufe (m)

o = Biot'sche Konstante

Abyia = Hdbe der Fluidsanle (m)

Ap = Druckabsenkung im Reservoir (bar)

Apy = Druckverluste oberhalb der Pumpeneinbautenfe (bar)
Apy, = Druckverluste unterbalb der Pumpeneinbantenfe (bar)
Appunp = Pumpendruck (bar)

Aoy = Spannungskontrast im Liegenden (bar)

Ao, = Spannungskontrast im Hangenden (bar)

At, = Risseinschlussdauer ()

€ = Raubigkeit (m)

o = Matrixporositit (%)

v = spezifisches Gewicht

7 = poro-elastischer Koeffizient

Tmech = mechanischer Wirkungsgrad

A = Reibungsbheiwert

u = dynamische Fluidviskositit (Pa s)

yois = Formationsfluiddichte (kg/ n’)

Pid = Fluiddichte (kg/ n’)

o) = minimale horizontale Hauptnormalspannung (bar)
OH = maximale horigontale Hanptnormalspannung (bar)
Cprop = effektiver Druck anf die Stiitzmittelpackung (bar)
o = vertikale Hanptnormalspannung (bar)

v = Poissonzah!

dp » /dz = Porendruckgradient (bar/ 100 m)

dp,/dz = bydrostatischer Gradient im Steigraum (bar/ 100 m)

dp,/dz = bydrostatischer Gradjent in der Bobrung (bar/ 100 m)



1. ABKURZUNGEN

.  Abkiirzungen

BAM = Bobranlagenmiete

BISTP = Instantaneous-Shut-In-Pressure anf der Bobrlochsohle
DF = Datafrac

DFL = dynamischer Fluidspiegel

EA = Endenergieanfwand

ESP = Electric Submersible Pump; elektrische Tauchkreiselpumpe
gbn = Aufbanrate

GOK = Geldandeoberkante

GT = Geothermie

HF = Hauptfrac

IPR = Inflow Performance Ratio

ISP = Instantaneous Shut-In Pressure am Bobrlochkopf
Kop = Ablenkpunkt (Kick-Off Point)

KW = Koblenwasserstoff

MD = gemessene Bobrlochlinge (measured depth)

NPSH = Net Positive Suction Head; min. Pumpenansangdruck
PD = Projektdaner

PM = Pressure Matching

PSD = Pump Setting Depth; Pumpeneinbanteufe

SFL = statischer Fluidspiegel

TVD = vertikale Bobrlochteufe (true vertical depth)
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V. Appendix A

Physikalische Grundlagen des Rissmodells FRACPRO™

Das verwendete Modell zur Modellierung der Rissentstehung und Rissausbreitung im Reservoir
wurde fiir eine real-time, on-site Auswertung von Fracoperationen, sowohl fir das Frac-Design
im Vorfeld, die Anpassung der Operation wihrend einer Behandlung als auch fir die Analyse im
Anschluss an die Behandlung entwickelt. Hierfiir ist eine rasche Prozessierung der aufgezeichne-
ten Daten (,,faster-than-real-time®) fiir ein History Matching zur Bestimmung von Riss-, Reser-
voir- und Reibungskennwerten erforderlich. Es handelt sich deshalb um ein Modell, welches mit
Integrationsparametern (raumlich integriertes Modell) arbeitet, die mit Hilfe weiterer dreidimen-
sionaler, numerischer Kalibrierungsmodelle ermittelt wurden (z.B. fully 3D Modelle /Cleaty et al.
1982; Lam et al. 1986/).

Das Modell besteht aus vier Modulen, die jeweils Teilaspekte des Rissbildungsprozesses und des
Rissverhaltens beschreiben. Im Folgenden wird ausschlieBlich auf die grundlegenden mathema-
tisch-physikalischen Beziehungen und Zusammenhinge eingegangen. Eine ausfithrliche Be-
schreibung des Modells findet sich in Crocket et al. 1986.

A. Fluidstrémung in der Bohrung

Das Modul dient der Berechnung des Druckverlaufs und der Reibungsdruckverluste unter Be-
rucksichtigung von Fluiden unterschiedlicher Rheologie in der Bohrung.

Es wird vor allem dann relevant, wenn keine in situ Daten vorliegen und die Druckbedingungen
aus Bohrlochkopfdaten riickgerechnet werden miissen. Fir die Berechnung des Druckverlaufs
wird die Fluidsiule im Bohrloch in einzelne Sektionen (,,batches®) aufgeteilt und die Strémungs-
gleichung fiir jede Einzelsektion (Glg. 1) gel6st.

2
vdv Jr1 dp =g_2fv
dx, pdx, d,

(Glg. A-1)

In Glg. 1 steht » fur die Stromungsgeschwindigkeit im Bohrloch, wobei vdv/dx, den konvektiven
Term reprisentiert. Weiterhin sind berticksichtigt: die Gemischdichte p, die als druckabhingige
GroBe in die Formel zur Berticksichtigung kompressibler Medien eingeht, der Druck entlang des
Bohrlochs p, die Gravitationskonstante g, ein Reibungsbeiwert fund der hydraulische Stromungs-
querschnitt 4.

B. Rissentstehung und Rissausbreitung

Es handelt sich um ein dreidimensionales Rissmodell, welches die Physik und die Mechanik der
Gesteinsdeformation und der hydraulischen Risserzeugung, die Fluidstrémung im Riss sowie den
Warme- und Fluidaustausch mit der umgebenden Gesteinsmatrix berticksichtigt.

Eine Modellanpassung bzw. die Erhohung des Genauigkeitsgrades wird tiber die Implementie-
rung von so genannten Gamma-Faktoren ()-Faktoren) erzielt. In diese flieBen Ergebnisse aus
dreidimensionalen numerischen Labormodellen und Feldexperimenten ein. Die Verwendung der
y-Faktoren ermoglicht die Berticksichtigung komplexer Reservoircharakteristika (z.B. laminierte
Formationen, Matrix-Inhomogenititen) und rdumlich variabler Rissattribute (z.B. Riss6ffnungs-
modul, Rissdruck, Risshéhe). Fir die p-Faktoren gelten Ausgangswerte. Falls deren Variation
keinen Einfluss auf die Rissausbreitung und Risskonfiguration (z.B. Eindimmung des Risswachs-
tums) hat, werden sie als Konstanten ansonsten als Funktion relevanter Parameter ausgedriickt.
Einer der primiren Grundgleichungen des Moduls beschreibt die Massenerhaltung (Glg. A-2).

m=2m;, = p,y,wh,x, (Glg. A-2)
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Hier steht » fur die injizierte und 7, fur die aus dem Riss in die Matrix abgeflossenen Fluidmas-
sen, oy fur die Dichte des Fluids im Riss, » fir die Rissweite, /, fiir die Gesamthohe des Risses
und x; fiir die Risshalblinge. Der numerische Parameter y, beschreibt die volumetrische Geomet-
rie des Risses.

Die Rissweite » wird vom Druck im Riss wihrend der Behandlung bestimmt. Sie wird zusammen
mit den numerischen Modellergebnissen in eine integrierte Beziehung gesetzt, die das Rissoff-
nungsverhalten beschreibt (Glg. A-3).

hoyno iy <X
L B e L (Glg. A-3)
E Xpy Xp <hp,

Dabei gilt fir das Rissoffnungs-E-Modul die Beziehung: E = %(1 3 Uz) fir eine isotrope
homogene Gesteinsmatrix und » als Poissonzahl, p;.als Rissdruck und o; als RissschlieBspannung.
Das Rissoffnungsverhalten ist in Wirklichkeit in komplexer Weise von der Rissgeometrie und
Einflissen der variierenden Gesteinsstrukturen und —eigenschaften abhingig. Diese Abweichun-
gen werden von durch den Koeffizienten y; erfasst.

Fir den Zusammenhang zwischen Rissdruck und Rissweite wird ein Power-Law Modell verwen-
det (Glg. A-4 und Glg. A-5). Das Power-Law Modell ist ein rheologisches Modell, bei dem die
Viskositit des Fluids von der Scherrate abhingt. Das Modell beinhaltet zwei konstante Parame-
ter: den Power-Law Index 7 und den Consistency Index K /Gidley et al. 1989/.

.\ 2n+1
(ﬂ] =y Pr. o1 (Glg. A-4)
Pr M Ox,

1

Dabei ist 1 die effektive FlieBkanalviskositit:
g=2K(4+2/n); t=Kjy" (Glg. A-5)

mit y als Schubspannung und 7 als Scherrate. Der Koeffizient y, berticksichtigt die Abweichun-

gen des Stromungsverhaltens vom Fluidflul zwischen zwei parallelen Platten. Weiterhin ist Glg.
A-4 in ein raumlich verteiltes Modell eingebettet, welches den Druckgradienten im Riss nume-
risch bestimmt. Die Ergebnisse werden in Koeffizienten implementiert und koénnen folglich
durch eine einfache Beziechung dargestellt werden (Glg. A-06).

Pr _ 7, 7 .
—L =7 , i=12 Glg. A-6
A L (Glg )

1

mit I, = x,und L, = 4,,,. Der Koeffizient y;, (Rock-Deformation Coefficient) beriicksichtigt die
Risskomplexititen, die mit dem geschichteten Aufbau der Formation, der Fluidrheologie, Rei-
bungsverlusten im Riss und dem Spannungsprofil im Gebirge verbunden sind. Die Kombination
der Gleichungen A-2 bis A-6 fihrt wiederum zu zwei den Rissbildungsprozess beschreibenden
Differentialgleichungen /Crockett et al. 1986/.

C. Reservoir Simulation — Fluidaustausch mit der Matrix

Das Modul dient der Berechnung des Energie- und Massentransports innerhalb der den Riss um-
gebenden Gesteinsmatrix. Es erfolgt die Berechnung der Fluidverluste und der Risseffizienz
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(Fracture Efficiency) unter Berticksichtigung der Verinderung der Fluidrheologie mit den Tem-
peratur- und den Druckverhiltnissen im Riss.

Ebenso erfolgt die Berticksichtigung von induzierten ,,back-stress® Effekten, die durch den Flu-
idverlust tber die Rissflichen in die Matrix entstehen. Diese erzeugen Dehnungseffekte im Ge-
stein, die riickwirtig den effektiven Druck auf die Rissflichen erhéhen.

Zusitzlich wird eine Simulation der Fluidférderung iiber den Riss als Wegsamkeit modelliert.

Die grundlegenden Gesetzmilligkeiten, die den Rissdruck pp mit dem Grenzflichendruck p. und
letzteren in Relation zur Abflussrate ¢, in die Matrix setzen, sind in Glg. A-7 und A-8 dargestellt.

q, =2-C ke pr—pPc _2M k, pc—p, _2 M ky pL—Ps (Glg. A-7)

He  Oc Hy 0, —0c Hy 0, =0,
mit £, &, , kg als effektive Permeabilititen der gebildeten Filterkuchen-, der Leakoff- und der
Reservoirzone und analog fi., 1, , l, als Viskosititen der Fluide in diesen Zonen. J,, J; stehen

fur die Eindringtiefen des Filterkuchens und des Leakoff und 9, fiir die thermische Eindringtiefe
in die Matrix.

t
e |7
paﬁ%=k&ﬂw@ﬂdn y,(tr)= T (Glg. A-8)

mit J;als Funktion von Green fiir die Porenfluiddiffusion, 77 als Diffusivitit des Reservoirs, 7 als
Scherspannung und der Zeit 7

D. Stiitzmitteltransport und Stiitzmittelplatzierung im Riss

Zur Berechnung der Verteilung jedes Stiitzmittelkonzentrationsbandes analog zu den Behand-
lungsstufen, werden die Fluidgemischvolumina im Riss 17, nach erfolgtem Leakoff berechnet.
Dies geschieht mit Hilfe von Glg. A-9.

Zjb_gAm- (Glg. A-9)

O steht dabei fiir den injezierten Fluidvolumenstrom in einen Risshalbraum und Q,, fir den

Fluidvolumenstrom der tiber die Matrix abflief3t (sieche Abb. 53a).
Weitere Beziehungen beschreiben die zeitliche vertikale und laterale Verteilung der Stitzmittel-
stufen sowie den Sedimentationsprozess und sind Crockett et al. (1986) zu entnehmen.
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VI. Appendix B
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Abb. A-1: Tervestrische Weéirmestromdichte in Enrgpay globaler Mittelwert: 63 mW/ ni?, Kontinentalgebiete:
25 bis 50 mW/ m?, ozeanische Riftzonen: 100 bis 150 mW /[ ni? (siehe Abb. A-2), vulkanisch aktive Gebiete:
90 bis 800 mW/ ni? / iiberarbeitet aus Kaltschmitt et al. 1999/ .
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Abb. A-2: Schematische Darstellungen tektonisch-, magmatisch und thermisch-aktiver Gebiete im Bereich von
Plattengrenzen und genntzte geothermische Hochenthalpievorkommen [ iiberarbeitet ans Kaltschmitt et al. 1999/
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Abb. A-3: Sedimentbecken mit Bedentung fiir die hydrothermale Erdwirmenntzung in  Deutschland
/ Huenges et al. 2002/.
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ADbb. A-4: Michtigkeitsverteilung des sedimentiren Rotliegenden in Brandenburg, Deutschland | iiberarbeitet
aus Stackebrandt et al. 2002/ ; zunehmende Machtigkeiten in Richtung Nord-Nordwest; Standort der Bobrung
E GrSk 3/90
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Abb. A-5: geringfiigige FOI Erhibung bei Steigerung der Risspermeabilitéiten um den Faktor 2,5 (500 D)
gegeniiber Abb. 23
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Abb. A-7: Bobriochkonfigurationen fiir die Erschlieffung tiefliegender geothermischer Nutzhorizonte; angegene Nuttzhorizontmdichtigkeit entspricht der Gesamtmiich-
tigkeit nicht der effetiven Mdchtigkeit
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250 gem. Gesamtenergieverbrauch: 7511 MWh,
Durchschnittsverbrauch: 35,6 MWh_/d
theoret. Dieselverbrauch: 1.878 m?

200 | dquivalente Energiemenge: 17.978 MWh

Energieverbrauch pro Tag, MWh

0 50 100 150 200 250
Projektdauer, d
—e— Stromverbrauch, MWh —m— theoretischer Dieselverbrauch, m?
—o— aquivalente Energiemenge, MWh —a— Zusétzlicher realer Dieselverbrauch, m?
Gesamtenergieverbrauch, MWh

Abb. A-8: Spexifischer Energieanfwand einer 5,1 km Bobrung mit direkter Netzeinspeisung; die dquivalente
Energiemenge bezieht sich anf den theoretischen Energieinbalt der benitigten, ervechneten spezifischen Dieselmengen
bei Vernachldssignng der Unmwandlungsverluste; fiir Abb. A-8 bis einschliefflich Abb. A-11 gilt:

Heizwert des Kraftstoffs: 11,86 MWh/ t,

Dichte des Kraftstoffs: 0,845 t/ n?’,

mechanischer Wirkungsgrad des dieselbetriebenden Antriebsaggregats: 0,4”

Exergiegehalt des Krafistoffs: 4,00 MWh,/ 7 (siehe Tab A-2a),

Dieselkosten: 690 €/ n?’,

Industriestrompreis: 58,80 €/ MWh,”,

Transformatormiete: 767 €/ d,

qusatzliche Dieselkosten bei Netzeinspeisung: ca. 262 €/ d.

) Durchschnittlicher Wirkungsgrad gemil technischer Spezifikationen von gingigen dieselbetriebenen Stromaggre-
gaten fiir Bohranlagen (Caterpillar 2002).

2 Industriestrompreis ist bezogen auf das Bundesland Niedersachsen, in dem die Bohrung abgeteuft wurde, und
korrespondiert mit dem VIK-Industrie-Strompreisvergleich fiir das Jahr 2001; der Durchschnitts-Industrie-

Strompreis betrug fiir Deutschland 63,55 €/MWh. (ohne MwSt. und ohne Stromsteuer), Preisstand 01.07.2001 (van
Plizer 2001).
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Stromkosten (inkl. Trafo): 444.829 € (584.666 €)
Gesamtenergickosten: 639.850 €
Projektdauer: 211 d
durchschnittl. Stromkosten: 2.771 €/d
h Dieselk :1.296.076 €

Energiekosten pro Tag, €

0 50 100 150 200 250
Projektdauer, d
—e— Stromkosten —m—theoretische Dieselkosten
—aA— zusatzliche Dieselkosten Gesamtenergiekosten

Abb. A-9: Spezifische Energiekosten einer 5,1km-Bobhrung mit ans dem Net3 direkt eingespeister Energiever-
sorgung; berechnet wurden die spez. theoretischen Dieselkosten; die Gesamtenergiekosten enthalten die real angefal-

lenen zusatzlichen Dieselkeosten; der direkte 1 ergleich zeigt um den Faktor 1,94 hihere Gesamtkosten beim Ein-
satz von Diesel.
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Abb. A-10: Spezifischer Energicanfwand einer 5km-Bohrung mit antarkem Energieversorgungssystem (diesel-

elektrische Antriebe);

die dquivalente Energiemenge bezieht sich auf den theoretischen Energieinbalt der eingesets-

ten Dieselmengen bei 1 ernachldssignng der Unzwandlungsveriuste.
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Abb. A-11: Spezifische Energiekosten einer 5km-Bobrung mit antarker Energieversorgung (dieselelektrische
Antriebe); berechnet wurden die spez. theoretischen Stromkosten; der direkte 1 ergleich zeigt um den Faktor 1,57

hohere Gesamtkosten

beim Einsatz von Diesel.
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Abb. A-12: Zeitreihen des Producer-Price-Index (industrieller Grofhandelsindex) in den USA fiir onshore
Koblenwasserstoffoohrungen | BLS 2002/, die Preissteigerung (Jahresdurchschnitte) im Jahr 2001 bezogen anf
das Jahr 1996 belief sich auf einen Wert von 54,7 Prozgentpunkten (152,5 gegeniiber 97,8) — ca. 11 Prozgent-
punkte per annum.
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Abb. A-13: Zeitreibe der Inflationsrate in den USA [ Uni-Tiibingen 2002/, im Zeitraum zwischen 1996 und
2001 belief sich die Entwertung des US Dollars (Jabresdurchschnitte) auf 13% (1 US Dollar 1996 = 1,13 US
Dollar 2001) — ca. 2,5 % per annum /BLS 2002/
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Abb. A-15: Detaildarstellung des Energieanfiwand-Tenfen-1 erhiltnisses fiir Bohrungen mit nnterschiedlichen
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Abb. A-16 : Eingesetzte Packergarnitur vor dem Einbau je Intervall wurde eine Packergarnitur verwendet

XXXii



VL. APPENDIX B
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Abb. A-17 : Perforationsgarnitur vor und nach dem Einbau mit Spexifikationen
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Abb. A-18 : Bohrturm wéiihrend des Fordertests (Stickstofflift) am Standort Groff Schinebeck
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Temperatur- durch- Flache Wairme- Dichte |Thermische Energie
klasse schnittl. kapazitit (heat in place)
Netto-
m'}i.chtigkeit
[°C] [m] [km’] [J/kg °C] [kg/m’] 1]

100 - 130 20 15.620 840 2.600 7,2 e+19
100 - 130 50 1.730 840 2.600 2,0 e+19
130 — 160 20 31.400 840 2.600 1,9 e+20
130 - 160 50 4.350 840 2.600 4,6 et+19
160 — 190 20 2.370 840 2.600 1,7 e+19
Gesamtwirmeenetgie [J] 3,4 e+20
Gesamtwirmeenergie [GWh] 9,4 e+07

Tab. A-1: Temperaturklassen, Nettomdichtigkeiten nund Wirmepotenziale im sedimentiren Rotliegenden (Sandsteine)

des Norddentschen Beckens [ Jung et al. 2002/ .

Rissparameter Werte Rissparameter Werte
Risshalblinge (m) 56 abgestltzte Risslinge (m) 52
o abgestiitzer oberer
oberer Risshohenhalbraum (m) 57 Risshéhenhalbraum (m) 52
. abgestlitzter unterer
unterer Risshohenhalbraum (m) 67 Risshohenhalbraum (m) 63
maximale Rissweite am Bohrloch 0.5 durchschnittl. Sttitzmittel- 5.1
(cm) ’ konzentration im Riss (kg/m?) ’
Dimensionslose Risskonduktivitat 6,7 Fracture Efficiency 0,05
Gesamtmenge Fluid (m?) 248,85 Gesamtmenge Stiitzmittel (kg) 48144,04

Tab. A-2: Rissdimensionen des iiberarbeiteten Fracdesign ans Abb. 57a

Umwandlungswirkungsgrad
20% 30% 40%
Dieselkraftstoff, unterer 42.500 42.500 42.500
Heizwert, k] /kg
Dichte, kg/m? 845 845 845
elektrische Energie, k] /kg 8.500 12.750 17.000
elektrische Energie, kWh/kg 2,36 3,54 4,72

Tab. A-5: Abschétzung fiir die Upmwandlung von Diesel in elektrische Energie | Thiesen 2002/
Robileinsatz je Tonne Dieselrafistoff: 4,24 t Robil | MW 2001/ bei einem Heizmwert des Rob-
dls von ca. 45 M]/ kg

XXXV



VI. APPENDIX B

Tubingauflendurchmesser, m (Zoll)

0,1143 (4 ') 0,127 (5) 0,1397 (5 '/2)
Pfundstirken, lbs/ft 19,2 20,00 18,00
spez. Gewicht, t/m 0,0286 0,0298 0,0268

spez. Kosten von
Kohlenstoffstahl mit
Premium Verbindern,
US$/t' (€7/1)

spez. Kosten von
Cr13 Stahl mit
Premium Verbindern',
US$/t' (€/1)

spez. Kosten von
Kohlenstoffstahl mit

1.400 (~ 1.539)

2.800 (~ 3.077)

Pt et st 40,04 (44,02) 37,52 (41,25) | 41,72 (45,86)
US$/m (€2/m)

spez. Kosten von

il 80,08 (88,00) 75,04 (82,46) | 83,44 (91,69)

Premium Verbindern,
US$/m (€2 /m)
10feldrohrpreise von Vallourec & Mannesmann, Sept. 2001, unter Beriicksichtigung einer Schwankungsbreite von

* 20 % auf Grund eines hochvolatilen Marktes
2 durchschnittl. Devisenwechselkurs im Sept. 2001 bei 0,91 US$/€ (Deutsche Bundesbank 2002)

Tab. A-3: Markipreise von Olfeldrobre und Tubing | Eichloff 2001/

Primr- Priméarenergiesinsatz Nettostromerzeugung
energietrager Verinderung
Umwandlungs- Umwandlungs-  geqeniiber
witkungsqgrad witkungsgrad 1991
1991 2000 1991 2000
106tSKE ~ PJ | 10%6tSKE  PJ GWh PJ GWh PJ
Kemenergie M6 16002 625 18318 138400 49824 311% 156807 119932 31.2% 0,3%
Braunkohle 6 15709 4 13892 128143 4616748 294% 132008 475,288 34.2% 164%
Steinkohle B3 1690 6 11020] 109623 3946428 31,1% 114038 4107528 37.3% 19,9%
Heizil 3 87 0.6 176 197 WA 5% 105 391 ek 3045
Erdgas 1,1 208,1 8. 133 292 788832 3% 0362 1165032 47.9% 26,3%
Sonstige 52 1524 b 1158 19512 702432 46,1% 0885 111,186 63.2% 37.2%
Insgesamt 1668 4887.24| 1624 475831 425627 153226 314% 469350 168966  355% 13.3%

Tab. A-4: Unwandlungseffiziens, bei der Stromerzengung in Dentschland und deren Entwicklung im Zeitranm
1991 bis 2000 fiir die genutzten Primdrenergietriger /| VDEW 2002/
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