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Kurzfassung

Die geologische Speicherung von COs soll zusammen mit anderen Mafknahmen die Emis-
sionen des Treibhausgases kurzfristig drastisch einddmmen. Hierfiir gelten tiefe saline
Aquifere als die potentiellen Speicherformationen mit der groften Speicherkapazitit. Dar-
unter fallen neben hoch-permeablen Sedimenten in méchtigen Formationen auch fluviatile

Systeme, in denen die sandreiche Rinnenfazies nur eine geringe Machtigkeit besitzt.

Geologische Formationen zeichnen sich durch rdumliche Heterogenitéten auf unterschied-
lichen Skalen aus. Hierzu zihlen die Faziesverteilung und heterogene Permeabilititsvertei-
lungen innerhalb einer Fazies. Am Beispiel vom Pilotstandort Ketzin wurde der Einfluss
der Heterogenitit der Permeabilitidt innerhalb einer Fazies von geringer Méchtigkeit auf

die COo-Speicherung untersucht.

In einer Parameterstudie wurde zuerst der Standort Ketzin mit anderen Reservoiren ver-
glichen, die iiblicherweise weltweit genutzt werden. Es zeigt sich, dass der Pilotstandort
durch eine besonders hohe Kompressibilitit des CO, gekennzeichnet ist und daher beson-
ders durch den Reservoirdruck charakterisiert wird. Aufgrund der grofen Auswirkungen
von kleinen Druckidnderungen auf die Fluideigenschaften am Standort Ketzin treten be-
reits mit geringen Injektionsmengen Prozesse auf, die in industriellen Speicherprojekten in
reprasentativen Reservoiren mit deutlich h6heren Injektionsraten zu erwarten sind. Hierzu
gehoren die Migration aufgrund der Expansion der CO,-Phase nach Injektionsende, die
damit verbundene Erhéhung des von der CO,-Phase beanspruchten Reservoirvolumens
und des gelésten CO,-Anteils bezogen auf die injizierte Menge sowie die Anderung der
COq-Sattigung. Daher sind die Ergebnisse am Beispiel vom Standort Ketzin qualitativ auf
potentielle Speichervorhaben {ibertragbar. Um den Einfluss der Heterogenitéit zu bestim-
men, darf dieser aus den gleichen Griinden nicht vom Einfluss des Druckes, insbesondere

des Injektionsdruckes, iiberlagert werden.

Der Einfluss heterogener Permeabilititsfelder wurde mit der Monte Carlo-Methode zur
Beriicksichtigung der Unsicherheiten, die die Heterogenitéit birgt, untersucht. Es wur-
den radialsymmetrische vertikale Modelle und zweidimensionale horizontalebene Modelle
betrachtet. Mit geostatistischen Methoden wurden gleichwahrscheinliche Realisationen
rdumlich korrelierter Permeabilitatsverteilungen erstellt, in denen die Heterogenitét iiber
geostatistische Parameter (Variabilitidt der Permeabilitit, Korrelationsldnge und geome-
trische Anisotropie) definiert ist. Die COq-Speicherung wurde mit dem numerischen Simu-
lationsprogramm TOUGH?2 V2 simuliert, statistisch ausgewertet und mit den Messwerten

aus Ketzin verglichen.



Die Ergebnisse zeigen, dass heterogene Permeabilitdtsverteilungen zu verzweigten Fliefs-
wegen fiithren und die laterale Reichweite der CO5-Ausbreitung am stirksten beeinflussen.
Die zu erwartende maximale Reichweite und die Variabilitidt der berechneten Ergebnisse
einzelner Realisationen sind stark von den geostatistischen Parametern abhéngig. Beide
steigen mit zunehmender Korrelationslinge und zunehmender Variabilitdt der Permea-
bilitdt in horizontaler Ebene sowie mit zunehmender Anisotropie, da die Auspriagung
der praferenziellen Flielwege verstirkt wird. Eine zunehmende Korrelationsléinge und zu-
nehmende Variabilitat der Permeabilitdt in vertikaler Ebene kann die laterale Reichwei-
te verringern, jedoch ist der Einfluss der horizontalen Heterogenitit auf die Reichweite
deutlich grofer und damit ausschlaggebend. Entsprechend der maximalen lateralen Aus-
breitung des CO, sind auch berechnete Ankunftszeiten und mittlere Méchtigkeiten der
CO3-Phase im Mittel und vor allem in ihrer Variabilitit von den geostatistischen Para-
metern abhingig. Das von der COs-Phase beanspruchte Reservoirvolumen hingegen wird
von der Heterogenitit vergleichsweise wenig beeinflusst und damit auch die Anteile an den
Riickhaltemechanismen, geloster und residual gebundener COo-Anteil, sowie die mittlere
COq-Sattigung.

Der Einsatz homogener Modelle ist ausreichend, um mittlere Werte zu berechnen, jedoch
nicht um die Variabilitdt und die maximale Reichweite der COq-Ausbreitung zu bewerten.
Die Bestimmung der vorhandenen rdaumlichen Permeabilitdtsverteilung bzw. ihrer Cha-
rakteristika, die iiber geostatistische Parameter definiert sind, sollte kiinftig im Rahmen
der Standorterkundung quantifiziert werden. Nur so kann zumindest die mogliche Spann-
breite der COo-Ausbreitung bestimmt werden, da es in heterogenen Reservoiren kaum

moglich sein wird, die exakte Ausbreitung des COq vorherzusagen.

Fiir den Pilotstandort Ketzin kann aus den Modellen mit heterogenen Permeabilitétsver-
teilungen innerhalb der Sandsteinfazies gefolgert werden, dass die dquivalente Permeabili-
tdt im Umfeld der Injektionsbohrung gegeniiber dem effektiven Wert erhéht, wihrend sie
lokal um die Beobachtungsbohrung in 112 m Entfernung verringert ist. Ergdnzend wurde
die Faziesverteilung am Standort Ketzin untersucht. Die Faziesverteilung wurde hierfiir
diskret modelliert, d.h. die Geometrie der Fazies wurde modelliert und die Permeabilitét
einheitlich den geologischen Einheiten (Fazies) zugewiesen. Die Ergebnisse weisen auf eine
héhere Gesamtmaichtigkeit der Sandsteinschichten im Nahbereich der Injektion gegeniiber

dem restlichen Reservoirbereich hin.
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1 Einleitung

Die Erde wird von einem Gasgemisch umhiillt, der Atmosphére. Durch diese gelangt die
Sonnenstrahlung im Spektralbereich des sichtbaren Lichtes fast ungehindert zur Erdober-
fliche und erwirmt diese. Die Riickstrahlung der Erdoberflache erfolgt mit einer groferen
Wellenldnge, welche durch einige Gase der Erdatmosphére absorbiert wird. Die Gase strah-
len die zugefiihrte Warmeenergie in alle Richtungen ab und erhéhen so die Wiarmestrah-
lung zur Erdoberfliche. Diese Gase werden als Treibhausgase bezeichnet. Neben Methan
(CH,), Distickstoffoxid (Lachgas, N2O), Fluorkohlenwasserstoffe und Schwefelhexafluorid
(SFg) zéhlt Kohlenstoffdioxid (CO2) zu diesen Gasen. Der so erzeugte Treibhauseffekt ist

von der Konzentration der Gase abhingig.

Die Konzentration von CO, in der Atmosphére lag vor Beginn der Industrialisierung bei
rund 280 ppm (0,0280 %) (IPCC, 2005). Seitdem steigen die COq-Emissionen aufgrund der
Verbrennung fossiler Brennstoffe fiir Stromerzeugung, Heizung, Industrie und Transport
kontinuierlich, so dass die Konzentration von COs auf ca. 380 ppm (0,0380 %) gestiegen ist
(IPCC, 2005). Unter Annahme eines weiteren industriellen Wachstums ist ein Anstieg auf
700 ppm zu erwarten, wenn keine Mafnahmen zur Verringerung der COs-Emissionen er-
griffen werden (GEOTECHNOLOGIEN, 2009). Unter diesen Bedingungen wird von einer
globalen Erwdrmung ausgegangen, die mit einer extremen Verdnderung der Wettersitua-
tion und vieler Okosysteme verbunden wire. Um diese zu begrenzen, sind Mafnahmen
erforderlich, die Treibhausgasemissionen, insbesondere die Emissionen von COs, zu sta-
bilisieren und bis zum Jahr 2050 auf die Halfte der Werte von 1990 zu reduzieren. Wenn
bis zur Mitte dieses Jahrhunderts fossile Energietréger noch einen bedeutenden Anteil an
der weltweiten Energieerzeugung haben, ist die Abscheidung und geologische Speicherung
von COy ein wichtiger Baustein, um dieses Ziel zu erreichen (GEOTECHNOLOGIEN,
2009).

CO,-Speicherung

Kohlekraftwerke und grofe Industrieanlagen sind Punktquellen der COy-Emissionen, die
dafiir prédestiniert sind, das COy aus den Abgasen abzutrennen, zu einem geeigneten
Standort zu transportieren und in geologischen Formationen zu speichern. Mogliche Spei-
cherformationen fiir die COs-Speicherung sind gréfiten Teils ausgeforderte Erdgas- und
Erdollagerstéitten und tiefe salzwasserfiihrende Grundwasserleiter (IPCC, 2005). Erdél-
und Erdgaslagerstitten sind im Allgemeinen gut erforscht und eignen sich aufgrund der

porosen und permeablen Sand- und Kalksteinformationen gut fiir eine Gasspeicherung.
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Im Rahmen von sekundiren Ol- und Gasfordertechniken, sogenannten Enhanced Oil Re-
covery (EOS) und Enhanced Gas Recovery (EGS), kann die COy-Injektion zusétzliche
Ol- und Gasreserven mobilisieren. Das potentielle Speichervolumen in Deutschland, wel-
ches fiir eine COy-Speicherung in Erdgaslagerstiatten zur Verfiigung stehen wiirde, bietet
Kapazititen fiir ca. 2,75 Gt CO, (Knopf et al., 2010). Ausgeforderte Erdolfelder spielen
fiir Deutschland keine Rolle.

Salzwasserfithrende Grundwasserleiter (saline Aquifere) werden weltweit als wichtigster
COq-Speicher angesehen, da sie die grofte potentielle Speicherkapazitat haben. Aufgrund
ihrer hohen Salinitdt konnen sie weder zur Trinkwasserversorgung noch fiir die Bewds-
serung landwirtschaftlich genutzter Flichen genutzt werden. Eine Quantifizierung der
Speicherkapazitit ist mit grofen Unsicherheiten behaftet, da ein grofer Teil der salzwas-
serfiihrenden Grundwasserleiter wenig erforscht ist. Studien ergaben in Deutschland eine
Kapazitit von 6,3-12,8 Gt (Knopf et al., 2010). Wenn in Deutschland von einer erforder-
lichen geologischen Speicherung von rund 75 Mt CO, pro Jahr ausgegangen wird, dann
reichen diese Speicherkapazitéiten fiir mehr als 80 Jahre COs-Speicherung in Deutschland
aus (Knopf et al., 2010).

Die tiefe geologische Speicherung von Fluiden wird bereits seit Jahren weltweit in grofkem
Mafstab praktiziert, um Nebenprodukte der Petroleum- oder Chemieindustrie (wie saure
Gase) zu entsorgen oder die Produktion von Ol und Gas mit Techniken zur erweiterten
Forderung (EOR, EGR) zu verbessern und ausgeforderte Ol- und Gaslager wieder anzu-
reichern (IPCC, 2005). In Deutschland ist die Einleitung von fliissigen und gasférmigen
Stoffen in geologische Formationen allerdings nur als Sekundérfluid zur Produktionsstei-
gerung erlaubt. Es wurde daher ein Gesetz erarbeitet, welches die geologische Speicherung
von COs in Deutschland regelt. Die fiir die CO,-Speicherung geeigneten Reservoire zeich-
nen sich durch grofe Méchtigkeiten der abgelagerten Sedimente, gut permeable und mit
salinem Grundwasser gesittigte, strukturell einfache Gesteinsformationen mit ausgedehn-

ten Deckschichten gering portser Gesteine aus (IPCC, 2005).

Neben der Speicherkapazitit und der Speichereffizienz ist die Speichersicherheit der wich-
tigste Faktor, der bei der COy-Speicherung zu beachten ist (Kiihn, 2011). Das CO4 soll
iiber einen sehr langen Zeitraum gespeichert werden, ohne dass es den Speicherkomplex
verlisst und in andere geologische Bereiche entweicht oder zuriick in die Atmosphére ge-
langt. Leckagepfade sind iiber die Deckschichten, {iber natiirliche Stérungen und iiber
Bohrungen moglich (GEOTECHNOLOGIEN, 2009). Da das injizierte CO4 eine geringere
Dichte als das Formationswasser besitzt, wird es, bedingt durch den Auftrieb, nach oben

stromen, bis es von der Deckschicht zuriickgehalten wird. Diese gering pordsen, wasser-
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gesattigten Gesteine weisen einen hohen kapillaren Eindringdruck zum anstehenden CO,
auf, so dass das Porenwasser nicht vom CQOy verdringt wird. Die auftretenden Kapillar-
kriifte sind u.a. von der Schichtméchtigkeit des COq abhéngig (Ennis-King und Paterson,
2001). Auch wenn nur geringe Leckageraten durch die Deckschicht zu erwarten sind, kon-
nen auf langerer Sicht chemische Reaktionen zwischen dem CO,y und dem Deckgestein die

Gesteinseigenschaften verdndern.

Natiirliche Storungen konnen einerseits auch auf kurzer Zeitskala hohere Leckageraten
verursachen, wenn sie eine hohe Durchléssigkeit aufweisen. Sie konnen andererseits auch
Fliefbarrieren darstellen, die eine weitere Ausnutzung des Speichergesteins behindern oder
die Speichersicherheit durch Begrenzung der COs-Ausbreitung erhéhen. Ebenso stellen
Bohrungen ein Risiko dar, im Besonderen die zahlreichen Produktionsbohrungen ehema-
liger Erdgasfelder. Um die Risiken zu minimieren, sind u.a. umfangreiche Standorterkun-
dungen erforderlich, bei denen die Lage und Art der Storzonen, die Anzahl und Tiefe
der vorhandenen Bohrungen sowie die Méchtigkeit und Beschaffenheit der Deckschicht

bestimmt werden miissen.

Ausbreitung des CO, in heterogenen Aquiferen

Geologische Formationen zeichnen sich durch natiirliche Heterogenititen auf unterschied-
lichen Skalen aus (Abbildung 1.1). Strukturelle Heterogenititen liegen im Kilometer bis
Meterbereich (Feldskala) vor. Innerhalb dieser ist der Grundwasserleiter von der raumli-
chen Faziesverteilung' gekennzeichnet, die aufgrund unterschiedlicher geologischer Abset-
zungsprozesse entstehen. Innerhalb einer Fazies treten lokale Heterogenititen im Meter
bis Zentimeterbereich (Makroskala) auf. Diese Skalenbereiche konnen mittels Porositéts-
Permeabilitatsverteilungen charakterisiert werden. Dabei hat die Permeabilitit den grof-
ten Einfluss auf die Stromungsprozesse und die CO,-Ausbreitung (Sifuentes et al., 2009;
Kopp, 2009). Diese variiert hiufig auch innerhalb einer Gesteinsart (z.B. Sandstein) iiber
mehrere Grofenordnungen (Clauser, 1992). Die Porenstruktur eines pordsen Gesteins bil-
det die Heterogenitét im mm-Bereich (Mikroskala). Auf der Molekularskala im pym-Bereich
wird schlieklich die Bewegung und Wechselwirkung von Molekiilen betrachtet.

Die Ausbreitung des COy im Speichergestein wird im Allgemeinen auf der Makroskala
betrachtet. Auf dieser haben Permeabilititsverteilungen einen entscheidenden Einfluss

auf die Migrationspfade des CO, und damit auch auf die Speichersicherheit, die Spei-

L Als Fazies werden in der Geologie alle Eigenschaften eines Gesteins zusammengefasst, die aus seiner

Entstehungsgeschichte stammen.
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Abbildung 1.1: Heterogenititen der Hydrogeologie auf verschiedenen Skalen (verdndert nach
Kobus und De Haar, 1995; Class, 2008)

chereffizienz und die gesamte Speicherkapazitit (z.B. Hovorka et al., 2004; Flett et al.,
2007; Bryant et al., 2008). Uber bevorzugte Fliekwege kénnen Stérungen schneller erreicht
werden. Grofere unterhalb der Deckschicht akkumulierte CO5-Mengen bewirken einen ho-
heren Kapillardruck und erhohen das Risiko, dass CO4 ins Deckgestein eindringt. Stromt
das CO, an groften Bereichen des Speicherreservoirs vorbei oder werden tiefere Schich-
ten aufgrund des Auftriebs nicht erreicht, sinkt die Speichereffizienz eines Standortes und

damit auch die Speicherkapazitét.

Der Einfluss der Heterogenitit auf die Prozesse der CO,-Speicherung wurde bereits in
einigen Studien untersucht. Sie ergaben, dass gering permeable Bereiche in natiirlichen
Sedimentgesteinen die auftriebsgerichtete Migration des CO, unterbrechen und ldngere
Fliektpfade resultieren. Dadurch werden verstirkt tiefere Reservoirbereiche fiir die COo-
Speicherung beansprucht (Hovorka et al., 2004) sowie die Migration zum Deckgestein

verzogert und verringert (Lindeberg, 1997; Saadatpoor et al., 2010).

Um vorherzusagen, wie weit und wie schnell sich das CO, in einem potentiellen Reservoir
ausbreitet und wie viel CO, in dem Reservoir gespeichert werden kann, sind Modellrech-
nungen erforderlich, in denen die Heterogenitit beriicksicht wird. Zur Modellerstellung
sind Kenntnisse iiber die Reservoireigenschaften und der geologische Struktur des Reser-
voirs erforderlich. Ein hoher Grad an rdumlicher Variabilitdt (d.h. Heterogenitit) inner-
halb des Reservoirs steht meist einer geringen Erkundungsdichte gegeniiber. In der Regel
liegen nur verhéltnisméfbig wenig Erkundungsbohrungen vor. Zudem sind nicht alle geolo-

gischen Strukturen (z.B. Faziesverteilungen zwischen zwei seismischen Reflektoren) iiber
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geophysikalische Verfahren detektierbar. Dies fiihrt zu Unsicherheiten in der Bestimmung

der Reservoireigenschaften und damit verbunden auch in der Permeabilitdtsverteilung.

Die meisten Untersuchungen zum Einfluss der Heterogenitit auf die COo-Speicherung
beriicksichtigen die Unsicherheit, die das geologisches Modell birgt, nicht oder nur in ge-
ringem Mafse. Hierfiir sind stochastische Anséitze oder die Erstellung von Extremszenarien
erforderlich. Mit diesen kann die gesamte Bandbreite der Auswirkungen, die aus der Hete-
rogenitit resultieren, erfasst werden, in welcher Grofsenordnung der Einfluss liegt und wie
stark er aufgrund fehlender Informationen in der Beschreibung der Heterogenitét variieren
kann. Dies wird in nur sehr wenigen Studien beriicksichtigt. Sie befassen sich hauptséch-
lich mit dem Einfluss auf die auftriebsgetriebene Ausbreitung des COs in sehr méchtigen
Aquiferen (Han et al., 2010; Jahangiri und Zhang, 2010). Jedoch bieten auch komplexere
Systeme, die eine geringere Michtigkeit der Speichergesteine aufweisen, potentielle Spei-
cherkapazititen (Ambrose et al., 2008). In diesen ist gerade die laterale Ausbreitung von

Bedeutung. Diese wurde fiir die Speicherung von CO, noch nicht systematisch betrachtet.

Diese Arbeit untersucht den Einfluss der Heterogenitit der Permeabilitit innerhalb einer
Fazies von geringer Méchtigkeit. Hierfiir wurde die Monte Carlo-Methode als stochasti-
scher Ansatz angewendet. Es wurde die vertikale Ebene mit einem zweidimensionalen radi-
alsymmetrischen Modell und zusétzlich die horizontale Ebene mit einem zweidimensiona-
len Modell betrachtet. Die Erstellung gleichwahrscheinlicher Realisationen der rdumlich
korrelierten Permeabilititsverteilung erfolgte mit geostatistischen Methoden. In diesen
sind die rdumlichen Permeabilitétsverteilungen iiber die geostatistische Parameter (Va-

riabilitidt der Permeabilitit, Korrelationslinge und geometrische Anisotropie) definiert.

Die Simulationen mit diversen heterogenen Permeabilititsverteilungen fokussiert Fragen,
die fiir die Beurteilung der Speicherkapazitit, -effizienz und -sicherheit von Bedeutung

sind:

o Wie weit und wie schnell breitet sich das CO5 aus?

e Wieviel Reservoirvolumen wird vom CO, beansprucht?
e Welcher Anteil am CO, ist noch mobil?

Zusétzlich wurden die verwendeten Modellansétze verglichen, um ihre Relevanz fiir die

Modellierung herauszustellen:

e Sind komplexe dreidimensionale heterogene Modelle fiir die Simulation der COo-
Speicherung erforderlich?
e Konnen die Prozesse auch mit zweidimensionalen Modellen abgebildet werden?

e Wann reichen homogene Modelle aus?



Der Pilotstandort Ketzin

Der Pilotstandort Ketzin soll helfen, die Prozesse, die bei der COs-Speicherung ablau-
fen besser zu verstehen (Schilling et al., 2009). Mit dem Injektionsbetrieb wurde Ende
Juni 2008 begonnen. Er wird von einem umfangreichen Mess- und Uberwachungspro-
gramm begleitet. Die erhobenen Daten koénnen fiir die Modellerstellung, -kalibrierung

und -validierung verwendet werden.

Der Pilotstandort Ketzin ist besonders geeignet, den Einfluss der Heterogenitit auf die
COsq-Speicherung zu untersuchen, da die Speicherformation (Stuttgart Formation) auf-
grund von Ablagerungen fluviatiler Sandsteine durch starke Heterogenitéten mit wech-
selnden Anteilen aus pordsen Sandsteinen und gering pordsen Ton- und Schluffsteinen
(Siltstein) gekennzeichnet ist (Forster et al., 2006). Die tatséichlich vorhandene Permeabi-
litdtsverteilung kann, wie auch an jedem anderen potentiellen geologischen Speicherstand-
ort, nur in begrenztem Mafe erkundet werden, wirkt sich jedoch entscheidend auf die ab-
laufenden Prozesse wihrend und nach der Speicherung aus. Dies zeigt sich im Besonderen
in den gemessenen Ankunftszeiten des injizierten CO, in zwei Beobachtungshohrungen
am Pilotstandort Ketzin. Wahrend die Ankunft in einer Beobachtungsbohrung in 50 m
Entfernung von der Injektion 21 Tagen nach Injektionsbeginn und nach ca. 500 t injizierter
CO4-Menge gemessen wurde, wurde die Ankunft an der anderen Beobachtungsbohrung
in 112 m Entfernung erst nach 270 Tagen und ca. 11.000 t injiziertem COq detektiert
(Wiirdemann et al., 2010). Im Vorfeld wurde die Ankunft in 112 m Entfernung durch
numerische Simulationen jedoch nicht vorhergesagt (Kempka et al., 2010). Mit den Simu-
lationen wurde die Ankunft bereits nach der Injektion von einem Drittel der tatséchlich
injizierten Menge (3.000-4.000 t) berechnet. Neben den gemessenen Ankunftszeiten in
den zwei Beobachtungsbohrungen liegen Ergebnisse geophysikalischer Uberwachungsme-
thoden vor (Ivanova et al., 2012; Schmidt-Hattenberger et al., 2011; Kiessling et al., 2010).

Die Simulationen in dieser Arbeit werden am Beispiel vom Pilotstandort Ketzin durchge-

fiihrt. Die Ergebnisse werden daher auch in Bezug auf diesen Standort ausgewertet:

e Ist es moglich die gemessenen Ankunftszeiten zu modellieren?
e Konnen die geophysikalischen Messungen mit den Berechnungen in Einklang ge-

bracht werden?
e Welche Aussagen konnen iiber die Geometrie der Sandsteinfazies und Permeabili-

tatsverteilung innerhalb dieser Fazies aus den Modellierungen gezogen werden?

Hierfiir wurde zusétzlich zu den genannten Permeabilitatsverteilungen innerhalb der Fazi-

es die Faziesverteilung am Standort Ketzin untersucht. Die Faziesverteilung wurde hierfiir
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diskret modelliert, d.h. die Geometrie der Fazies wurde modelliert und die Permeabilitét
einheitlich den geologischen Einheiten (Fazies) zugewiesen. Hierfiir wurden Extremszena-

rien aufgestellt und ihre Bedeutung auf die COs-Ausbreitung in Ketzin untersucht.

Aufbau der Arbeit

Zunichst werden in Kapitel 2 die Riickhaltemechanismen, auf denen die CO,-Speicherung
beruht, und die grundlegenden Prozesse, die wihrend der CO,-Speicherung ablaufen, be-
schrieben. Darauf aufbauend wird in Kapitel 3 der Stand der Wissenschaft zum Einfluss
der Heterogenitit auf die Prozesse der COs-Speicherung diskutiert. Anschliefsend wird
in Kapitel 4 ein Uberblick iiber den Pilotstandort Ketzin und die zur Verfiigung ste-
henden Daten gegeben. Die Daten werden fiir den Modellaufbau und fiir den Vergleich
mit den Simulationsergebnissen verwendet. In Kapitel 5 werden Methoden zur Erstellung
heterogener geologischer Modelle und zur Simulation der COs-Speicherung in heteroge-
ne Aquifere unter Beriicksichtigung der geologischen Unsicherheiten erldutert. Kapitel
6 leistet weitere Vorarbeiten zu den Untersuchungen, die am Beispiel vom Pilotstand-
ort Ketzin durchgefiihrt werden. Anhand einer Parameterstudie werden die wichtigsten
Einflussfaktoren verdeutlicht, die fiir den Standort Ketzin verglichen mit einem repra-
sentativen Reservoir von Bedeutung sind, sowie die Ubertragbarkeit der Ergebnisse, die
am Beispiel vom Standort Ketzin gewonnen werden, auf andere Speicherstandorte be-
wertet. Schlielich werden in Kapitel 7 gleichwahrscheinliche Realisationen von rdumlich
korrelierten Permeabilitdtsverteilungen mit geostatistischen Methoden erzeugt, um mit
diesen den Einfluss der Heterogenitit auf die Dynamik der COs-Speicherung zu erfassen.
Erginzend wird in Kapitel 8 die Faziesverteilung im Umfeld des Pilotstandortes Ketzin
anhand von Extremszenarien modelliert und mit Simulationen ihre Bedeutung auf die
COq-Ausbreitung am Pilotstandort untersucht. Die Ergebnisse aus den in dieser Arbeit
durchgefiihrten Simulationen werden in Kapitel 9 zusammenfassend bewertet. Daraus
werden abschliefsend in Kapitel 10 Empfehlungen fiir die COs-Speicherung in heteroge-
nen Aquiferen, zukiinftige Modellierungen und den Pilotstandort Ketzin selbst gegeben.
Die Eingabedateien der zugrunde liegenden Simulationen der Kapitel 6 bis 8 konnen auf
CD-ROM vom Autor bezogen werden.

Veroffentlichungen

Wihrend der Promotionszeit sind zwei Verdffentlichungen (eine als Erstautor und eine als

Mitautor) entstanden und in Sonderbénden von Fachzeitschriften erschienen.



Lengler, U., De Lucia, M., Kiihn, M.: The impact of heterogeneity on the distribution of
COy: Numerical simulation of COq storage at Ketzin. International Journal of Greenhouse
Gas Control, Band 4 (6): S. 1016-1025, 2010. ISSN 1750-5836.

DOI: 10.1016/4.1599¢.2010.06.013. COy Storage at the EGU General Assembly 2009.

Das Manuskript wurde in Zusammenarbeit mit Marco De Lucia und Michael Kiihn er-
stellt, wobei die verwendeten geostatistischen Ansétze von Marco De Lucia programmiert
und in Abschnitt 3 (Geostatistical model: random field generation) beschrieben wurden.
Michael Kiihn hat die fiir die Modellerstellung benétigten Rahmenbedingungen am Stand-
ort Ketzin bearbeitet, welche groften Teils in Abschnitt 1 (Introduction) beschrieben
wurden. Die anderen Teile der Arbeit wurden selbstédndig durchgefiihrt und verfasst. In
der Veroffentlichung wurden heterogene radialsymmetrische vertikale Modelle untersucht.
Diese unterscheiden sich von den in dieser Arbeit verwendeten Modellen im geostatis-
tischen Ansatz (konstanter arithmetischer Mittelwert der Permeabilitdtsverteilung), der
Diskretisierung, der Modellparameter und Modellrandbedingungen. Die Modellparameter
und -ansdtze unterscheiden sich z.T. nur geringfiigig. Dennoch kénnen sie nicht zusammen
mit den in dieser Arbeit verwendeten Modellen ausgewertet werden, weil sich die Einfliis-
se der verschiedenen Parametern und Ansitze iiberlagern, so dass der Einfluss einzelner
Parameter im Vergleich nicht bewertet werden kann. Das Manuskript betrachtet die ers-
ten 21 Tage nach Injektionsbeginn. In dieser Arbeit wurden bis zu 1,5 Jahre untersucht,

wobei der Schwerpunkt bei 270 Tagen liegt.

Bergmann, P., Lengler, U., Schmidt-Hattenberger, C., Giese, R. und Norden, B.: Model-
ling the geoelectric and seismic reservoir response caused by carbon diozide injection based
on multiphase flow simulation: Results from the COySINK project. In: Chemie der Erde
- Geochemistry, Band 70 (Suppl. 3): S. 178-183, 2010. ISSN 0009-2819.

DOI: 10.1016/j.chemer.2010.05.007. Geoenergy: From Visions to Solutions.

Das ebenfalls 2010 erschienene Manuskript wurde als Mitautor in Zusammenarbeit mit
Peter Bergmann, Cornelia Schmidt-Hattenberger, Riidiger Giese und Ben Norden er-
stellt. Anhand von geophysikalischen Vorwirtsmodellierungen diverser Messkonfiguratio-
nen wurde gezeigt, dass die zu erwartenden geoelektrischen Messsignale von der Ausbrei-
tung und Form der CO,-Verteilung abhingen. Hieraus wurden Vorschlige fiir optimierte
Messanordnungen fiir unterschiedliche Reservoirpermeabilitdten entwickelt. Die der Verof-
fentlichung zugrunde liegenden hydraulischen Modellierungen der COs-Ausbreitung wur-
den selbstindig durchgefithrt und in Abschnitt 2 (Multiphase flow simulation) beschrie-

ben.



2 System- und Prozessbeschreibung

Zur geologischen Speicherung von CO; in einen salinen Aquifer wird CO, als zweite Phase
(nachfolgend als COy-Phase bezeichnet) in das saline Grundwasser (erste Phase) injiziert.
Daraus folgen eine Reihe verschiedener Prozesse, die auch die Riickhaltung des COy im
Speicherreservoir und damit die Speicherung bewirken. Die wichtigsten Prozesse der CO,-
Speicherung sind in Abbildung 2.1 skizziert. Sie hiingen von den Reservoirbedingungen,
den Gesteins- und den Fluideigenschaften ab, die wiederum von den Prozessen verdndert
werden. Dadurch entsteht ein komplexes System auf verschiedenen Zeit- und Raumska-
len. Von diesem und den ablaufenden Prozessen héngt ab, ob und wieviel CO, langfristig
und sicher gespeichert werden kann. Nachfolgend werden das System und die Prozesse
beschrieben. Nicht behandelt werden jedoch Wérmetransport- und geomechanische Pro-

zesse, die fiir die in dieser Arbeit untersuchte Raum- und Zeitskala nicht relevant sind.

CO, - Einspeisung

undurchlassige Deckschicht
CO, reagiert mit

den Materialien des
Bohrlochausbaus CO,

CO, reagiert mit dem
o Deckgestein

sammelt sich 01 CO, lést sich
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<--°
Porenwasser
wird verdrangt

ein Teil des CO,
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geldstes CO, sinkt ab
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CO, verdrangt . . .
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(Aquifer) 00 0 0 0

geléstes CO, wird mit
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Abbildung 2.1: Ubersicht iiber die Prozesse und Speichermechanismen bei der CO-Speicher-
ung in einem salinen Aquifer (modif. nach Kiihn, 2011; Rochelle et al., 2004).
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2.1 Riickhaltemechanismen

Bei der Speicherung von CO, in salinen Aquiferen finden verschiedene physikalische und
chemische Prozesse statt. Sie bewirken eine mit der Zeit zunehmende Immobilisierung des

injizierten COy, welche in vier Mechanismen unterteilt wird (Abbildung 2.2):

Riickhaltung in strukturellen und stratigraphischen Fallen

Riickhaltung als residuale COs-Phase

Losung von CO, im Formationswasser

Mineralische Bindung (Karbonatisierung)

100

Strukturelle und stratigraphische Fallen

Speichersicherheit

Ruckhaltung [%]

-
-

1 10 100 1.000 10.000 -
Zeit nach Injektionsende [Jahre]

Geochemische
Reaktionen

Massentransferprozesse

Mehrphasenstromung Losen und Diffusion
Advektionsdominiert

(Viskositit, Auftrieb, Kapillaritit)

Dominierende
Prozesse

Abbildung 2.2: Speichermechanismen und dominierende Prozesse auf verschiedenen Zeitskalen

(verdndert nach IPCC, 2005; Class, 2008)

Aufgrund der zunehmenden Immobilisierung kann das CO, langfristig im Speicherreser-
voir zuriickgehalten werden. Mit der Zeit steigt die Speichersicherheit. Sie hédngt von den
Anteilen der vier Riickhaltemechanismen ab, die wiederum aus den vorherrschenden Pro-

zessen resultieren (Abbildung 2.2).
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2.1.1 Riickhaltung in strukturellen und stratigraphischen Fallen

Wenn COs in einen salinen Aquifer verpresst wird, verdriangt es das Formationswasser. Da
das COy nicht mit dem Formationswasser mischbar ist, breitet es sich als separate Phase
aus. Die Ausbreitung der COs-Phase im Speichergestein ist u.a. von den Druck- und Tem-
peraturbedingungen im Reservoir sowie von der Salinitdt des Formationswassers abhén-
gig. Aufgrund der geringeren Dichte des CO5 gegeniiber der Dichte des Formationswassers
wird die Ausbreitung auf kurzer Zeitskala (Jahrzehnte) neben dem Injektionsdruck auch
vom Auftrieb beeinflusst. Nach Injektionsende nimmt der Injektionsdruck ab, so dass der
Auftrieb dominiert. An gering permeablen Schichten und am Deckgestein wird die auf-
triebsgetriebene Stromung unterbrochen. Das CO4 akkumuliert unterhalb dieser Schichten
und breitet sich lateral weiter aus, bis auch hier hydraulische Barrieren erreicht werden.
Solche Fangstrukturen werden analog zur Erdélfalle! als strukturelle und stratigraphische
Fallen bezeichnet. Strukturelle Fallen sind durch Deformation der Schichtenfolge entstan-
den, bei der durchléssige Schichten von undurchlissigen Deckschichten iiberlagert werden.
Die bekannteste ist die Antiklinalstruktur (Grotzinger et al., 2008). Auch Verwerfungen
konnen eine strukturelle Begrenzung fiir die CO,-Ausbreitung darstellen, wenn sie hy-
draulisch geschlossen sind (Gunther et al., 2004). Stratigraphische Fallen werden durch
Faziesverteilungen gebildet, d.h. durch wechselnde Gesteinsarten, die aus der urspriingli-

chen Sedimentverteilung im Ablagerungsraum entstanden sind.

Druckgradient und Auftrieb bilden die treibenden Kréifte fiir die auf kurzer Zeitskala
(Jahre bis Jahrzehnte) vorherrschenden advektiven Prozesse, welche im Zweiphasensys-
tem COy/Wasser auch von der Kapillaritdt und den Viskositdten der Fluide geprigt sind
(Abbildung 2.2). Die Speichersicherheit ist daher gerade auf kurzer Zeitskala vom Deck-
gestein abhéngig, wenn der gréfste Anteil des COs in strukturellen oder stratigraphischen
Fallen zuriickgehalten wird. Der aufgebrachte Injektionsdruck darf daher nicht zu mecha-

nischen Schidden im Deckgestein fiihren sowie geschlossene Verwerfungen reaktivieren.

2.1.2 Riickhaltung als residuale CO,-Phase

Das in das pordse Speichergestein injizierte COs dringt zuerst in die grofen Poren ein und
verdringt mit steigendem Injektionsdruck das Formationswasser aus immer kleineren Po-

ren. Nach Injektionsende oder wihrend einer Injektionsruhe werden Teile des mit CO,

1 _Tektonisch oder sedimentiir bedingte Fangstruktur, die das weitere Aufsteigen des Erdsls oder Erd-
gases verhindert, so dass sich unter dieser Barriere Ol und Gas zu wirtschaftlich gewinnbaren Lagerstéitten

ansammelt. (Grotzinger et al., 2008)
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gefiillten Porenraumes wieder mit Formationswasser gefiillt, d.h. COy durch Wasser ver-
dréngt. Hierfiir ist die Kapillaritéit im Zweiphasensystem CO,/Wasser die treibende Kraft.
Sie bewirkt, dass die benetzende Phase, die i.d.R. das Formationswasser im CO,/Wasser-
System ist (Miiller, 2011), insbesondere kleine Poren bis zu einem bestimmten Radius
vollstandig ausfiillt. Der Anteil des COs, der nicht verdrangt wird, wird als residuale CO,-
Sattigung bezeichnet. Er besteht aus COs-Blaschen in gréfseren Porenrdumen, die unter-
einander nicht verbunden sind. Kapillarkrifte erzeugen wassergesittigte Porenrdume, die
eine Migration der residualen COs-Phase verhindern. Prinzipiell kann bei entsprechendem
Injektionsvolumen die gesamte COy-Phase in der residuale COo-Sattigung immobilisiert
werden, bevor die COo-Phase das Deckgestein erreicht (Bryant et al., 2008). Die residuale
COq-Sattigung verringert das Risiko von Leckage aus dem Speicherreservoir und erhéht
die Speichersicherheit und Speicherkapazitit (Saadatpoor et al., 2010). Der Anteil der
residualen COy-Phase steigt auf kurzer und mittlerer Zeitskala (bis Jahrhunderte nach
Injektionsende), bis die Mehrphasenstromung zum Erliegen gekommen ist (Abbildung

2.2), und kann nur durch Losungsprozesse und Diffusion reduziert werden.

2.1.3 Losung von CO, im Formationswasser

Ein Anteil des injizierten COg 16st sich sofort im Formationswasser (Rochelle et al., 2004).
Das geloste COy (COgqq)) reagiert teilweise mit Wasser zu Kohlenséure (H,COs), die zum
Teil dissoziiert. Der Gleichgewichtszustand dieser Reaktionskette ist von den Druck- und
Temperaturbedingungen sowie der chemischen Zusammensetzung des Formationswassers
und der Kontaktfliche zwischen der COs-Phase und dem Formationswassers abhingig
(Rochelle et al., 2004). Jedoch liegt der iiberwiegende Anteil des im Formationswasser
enthaltenen CO, als gelostes Gas, COq(,y), vor (Rochelle et al., 2004).

Auf seinem Weg durch das Speichergestein kommt die CO,-Phase mit weiterem (frischem)
Formationswasser in Beriithrung, so dass der geloste Anteil steigt. Die Losung des CO5 wird
durch die maximale Loslichkeit begrenzt, die von den Druck- und Temperaturbedingungen
und der chemischen Zusammensetzung des Formationswassers abhdngt. Je mehr CO5 im
Formationswasser gelost wird, desto weniger Porenraum wird zur Speicherung der COs-
Phase bendtigt, desto hoher ist auch die Speicherkapazitat. Mit der Losung von COs steigt
die Dichte des Formationswassers, so dass es unter bestimmten Voraussetzungen zum
Absinken des Formationswassers kommen kann und frisches Formationswasser aufsteigt
(konvektive Vermischung) (Lindeberg und Wessel-Berg, 1997). Dadurch kann der geldste

Anteil weiter erhoht werden.
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Losungsprozesse finden auf der gesamten Zeitskala statt (Abbildung 2.2). Sie treten auf, so
lange ein Austausch zwischen dem CO, geséttigten und frischem Formationswassers be-
steht oder die Konzentration des gelosten CO4 aufgrund von Diffusion unter die maximale
Loslichkeit sinkt. Das im Formationswasser geloste COq unterliegt nicht dem Auftrieb der
Gasphase, wodurch das Risiko reduziert wird, dass es in andere, dariiberliegende geologi-
sche Bereiche entweicht und schliefslich zuriick in die Atmosphére gelangt. Das geloste CO,
migriert jedoch mit der Grundwasserstromung und aufgrund von Diffusion. Da Grund-
wasserstromungen sehr geringe Geschwindigkeiten aufweisen, sind Millionen von Jahren
erforderlich, bis das CO4 zuriick an die Oberfliche gelangt (Gunther et al., 2004). Daher
erhoht das geloste CO4 die Sicherheit der COq-Speicherung.

2.1.4 Mineralische Bindung (Karbonatisierung)

Im Reservoir kommt es aufgrund der COs-Verpressung zu chemischen Reaktionen zwi-
schen dem gelosten CO, und dem Speichergestein (Rochelle et al., 2004). Dabei reagiert
die Kohlensdure mit alkalischen Bestandteilen des Speichergesteins, wodurch schwerlosli-
che Karbonate gebildet werden. Zusétzlich kann das Speichergestein die Losung von CO,
erhohen, wenn es die Eigenschaft besitzt, den pH-Wert zu puffern (Rochelle et al., 2004).
Die Karbonatisierung ist der sicherste Riickhaltemechanismus (Gunther et al., 2004). Je
mehr Karbonate gebildet werden, desto hoher ist die Speichersicherheit. Allerdings gewin-
nen diese chemischen Reaktionen erst nach Jahrhunderten an Bedeutung, aber der Anteil

des injizierten CQOs, der als Karbonat gebunden ist, nimmt auf langer Zeitskala stetig zu
(Abbildung 2.2).

Auch an anderen Stellen kann es zu chemischen Reaktionen mit dem COs kommen (Ro-
chelle et al., 2004). Reaktionen sind ebenfalls mit dem Deckgestein und mit den Materia-
lien der Bohrlochkomplettierung (Stahl, Zement) moglich. Beide kénnen die Speichersi-
cherheit durch Bildung moglicher Leckagewege beeintrachtigen.

2.2 Reservoirbedingungen

Die einzelnen Prozesse, die einen Einfluss auf die COs-Dynamik im porosen Gestein ha-
ben, werden mafgeblich von den Druck- und Temperaturbedingungen im Reservoir, den
Gesteinseigenschaften der Speicherformation sowie der chemischen Zusammensetzung des

vorhandenen Formationswassers beeinflusst.
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2.2.1 Typische Reservoirbedingungen (Druck, Temperatur, Sali-
nitit)

Die Druck-, Temperatur- und Salinitdtsbedingungen (P-T-X-Bedingungen) kénnen iiber
den typischen hydrostatischen Druck, den typischen geothermischen Gradienten und ty-
pische vertikale Salinitdtsgradienten abgeschitzt werden. Die daraus resultierenden Re-

servoirbedingungen werden im Folgenden als typische Reservoirbedingungen bezeichnet.

Der hydrostatische Druckgradient des Formationswassers in Nordostdeutschland liegt im
Bereich von 10,5 bis 13,1 MPa/km (IPCC, 2005). Als typischer Druckgradient wurde
fiir die nachfolgenden Betrachtungen der Wert 10,5 MPa/km angesetzt. Fiir die typischen
Temperaturbedingungen wurde ein geothermischer Gradient von 36 °C/km und eine Ober-

flaichentemperatur von 10 °C gewéhlt (Kopp et al., 2009).

Der vertikale Konzentrationsgradient wurde mit 100 g/1 (entspricht 100 kg/m?) je Kilo-
meter Tiefe bis zur maximalen Salinitit angesetzt (Tesmer et al., 2007). Fiir nachfolgende
Berechnungen wurde vereinfachend angenommen, dass die Salinitit des Formationswas-
sers nur aus dem Salz Natriumchlorid (NaCl) besteht, weil es in den meisten Reservoiren
die chemische Zusammensetzung dominiert. Uber die Definition der Salinitit S als Mas-

senfraktion des gelosten Salzes in |kg Salz/kg Losung]

5= — Mo (2.1)

MSalz + MHQO

mit M, als Masse des Salzes und M, , als Masse des Wassers in [kg] kann die Salini-
tit aus der Salzkonzentration c,,,. und der Dichte des Wassers p,_, (beides in [kg/m?|)

berechnet werden:

C

§ = loe (2.2)

Y
cSalz + pHQO

wobei die Dichte von reinem Wasser temperaturabhingig ist. Die maximale Salinitit ist
ebenfalls von der Temperatur 7' [°C| abhéngig und kann iiber die Halit-Loslichkeit X FQ
[kg NaCl/kg Losung| nach Potter et al. (1977) (in Chou, 1987) berechnet werden:

XEQ = (26,218 + 0,0072 - T -+ 0,000106 - T'%)/100. (2.3)
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2.2.2 Injektionsbedingungen

Durch die COs-Verpressung wird der Reservoirdruck verdndert. Der aufgebrachte Injekti-
onsdruck und der resultierende hydraulische Druckgradient beeinflussen die Prozesse, die
wahrend und in den ersten Jahren bis Jahrzehnten nach der CO,-Verpressung ablaufen.
Der fiir die COq-Speicherung relevante Druckbereich liegt daher zwischen dem ungestor-
ten Reservoirdruck und dem maximal zuléssigen Injektionsdruck. Nach DIN EN 1918-1
(1998) sollen mit dem maximalen Betriebsdruck mechanisches Versagen in Schichten und
Verwerfungen, Eindringen von Gas in das Deckgestein und eine Gefdhrdung der Integritit
vorhandener Bohrungen im Reservoir vermieden werden. Der maximale Betriebsdruck ist
daher vom Standort abhéngig. Fiir die beiden letztgenannten Punkte liegen keine allge-
meinen Richtwerte vor, da sie vom kapillaren Eindringdruck des Deckgesteins und der
Beschaffenheit der Bohrungen abhéngen. Der maximale Betriebsdruck P,,,, [Pa] zur Ver-

meidung mechanischer Schiden wird iiber

Praz = GHmzn (24)

bestimmt (DIN EN 1918-1, 1998). Darin ist H,,;, [m| die minimale Méchtigkeit der iiber-
lagernden Gesteinsschichten, berechnet ab der Basis des Deckgesteins, und G [Pa/m]| der
maximal zuldssige vertikale Druckgradient. Letzterer ergibt sich aus dem lithostatischen
Druckgradienten und den spezifischen geologischen Gegebenheiten unter Beriicksichtigung
von Sicherheitsbeiwerten. Er liegt in der Praxis zwischen 13 und 17 MPa/km (DIN EN
1918-1, 1998). Fiir die nachfolgenden Betrachtungen wurde der maximal zuléssige Injekti-
onsdruck der CO,-Verpressung mit dem maximalen Druckgradienten von 16,8 MPa/km in
Porenspeichern in Deutschland berechnet (Sedlacek, 1999). Daraus ergibt sich ein Uber-
druck bis zu 60 % zum hydrostatischen Druck. Die aus maximal zuldssigem Druckgradi-
enten, typischen geothermischen Gradienten und typischen vertikale Salinitdtsgradienten
resultierenden Reservoirbedingungen werden im Folgenden als Injektionsbedingungen be-

zeichnet.

Der aus typischen Reservoirbedingungen und Injektionsbedingungen resultierende Tem-
peratur-Druck-Bereich ist in Abbildung 2.3 zusammen mit den Phasengrenzen fiir das
System COy/H50 nach Wendland et al. (1999) dargestellt. Es ist ersichtlich, dass die
obere Grenze (Injektionsbedingungen) die Dampfdruckkurve des COy (bzw. die Drei-
phasenkurve im System COy/H20) schneidet, so dass in der entsprechenden Teufe das
injizierte COy zum Teil gasformig und zum Teil fliissig vorhanden ist. Da der Mehrpha-

senfluss technisch schwer zu handhaben ist, wird im technischen Prozess darauf geachtet,
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dass dies z.B. in der Injektionsbohrung nicht vorkommt. Dies kann durch Vorwérmen des
COs vor der Injektion vermieden werden, so dass gasférmiges COy ohne Phaseniibergang

im tiberkritischen Druck- und Temperaturbereich injiziert wird.

o
<
Typische Reservoirbedingungen
" Injektionsbedingungen
™ Tiefen unter GOK
—— CO,-H,0O- Phasendiagramm
= Kritischer Punkt (31,48C, 7,411 MPa)
o _
—q 2 Wasser +
o CO, im Uberkritischen Zustand
= o~ g
=o _| @) (@)
£S89 g
> > -
EEE RN B
+ .
34 E 2
©
(]
T =
St Wasser + gasformiges0,
Dreiphasenkurve (Wasser + gasformi@e® + flissigesCO,)

© | I I I I I I I I

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
Temperatur PC]

Abbildung 2.3: Druck- und Temperaturbedingungen der COy-Speicherung in salinen Aquife-
ren unter typischen Reservoirbedingungen und unter Injektionsbedingungen zusammen mit dem
Phasendiagramm fiir das System aus COs und HsO nach Wendland et al. (1999) (ungeklirt,

aber fiir die COq-Speicherung nicht relevant, ist der weitere Verlauf der Liquidus-Linie bei hohen
Driicken).

2.3 Fluideigenschaften

Die Fluideigenschaften des injizierten COy und des Formationswassers hingen von den
Druck- und Temperaturbedingungen und ihrer chemischen Zusammensetzung ab. Im fiir
die COq-Speicherung typischen Reservoirbereich liegt das Formationswasser im fliissigen
und das CO, im gasformigen, fliissigen oder iiberkritischen Zustand vor (Abbildung 2.3).
Im {iberkritischen Zustand verhélt sich CO, wie ein Gas, indem es das zur Verfiigung
stehende Volumen vollstandig ausfiillt, hat jedoch eine hohe Dichte, die mit der Dichte
einer Fliissigkeit vergleichbar ist (Gunther et al., 2004). Die Dreiphasenkurve in Abbildung
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2.3 beschreibt die Druck- und Temperaturbedingungen unter denen drei Phasen, Wasser
zusammen mit fliissigem und gasformigem CO,, auftreten. Sie liegt nur teilweise im fiir
die CO4-Speicherung typischen Temperatur- und Druckbereich. Das Phasendiagramm fiir
das System aus COy/H50 unterscheidet sich in diesem Bereich wenig von dem fiir reines
COs (Spycher et al., 2003): Die Dampfdruckkurve nach Span und Wagner (1996) liegt
weniger als 0,1 MPa hoher als die Dreiphasenkurve nach Wendland et al. (1999). Der
kritische Punkt der Dampfdruckkurve fiir reines CO; liegt bei 30,978 °C und 7,3773 MPa
(Span und Wagner, 1996) und der kritische Punkt der Dreiphasenkurve im System aus
CO4 und HO bei 31,48°C und 7,411 MPa (Wendland et al., 1999).

2.3.1 Dichte

In Abbildung 2.4 a sind die Dichten von reinem COs, reinem Wasser und salinem Wasser
in Abhéngigkeit des Druckes fiir verschiedene Temperaturen aufgetragen. Die Werte fiir
CO4 basieren auf Span und Wagner (1996). Die Dichte von salinem Grundwasser wurde
gem. Battistelli et al. (1997) berechnet.

Wiéhrend die Dichte von COy mit dem Druck steigt, verringert sie sich mit zunehmender
Temperatur. Demgegeniiber ist die Druckabhéngigkeit der Dichte des Formationswassers
vernachlissigbar gering. Sie nimmt aber mit zunehmender Temperatur und abnehmender
Salinitdt ab, wobei sie von der Salinitit stirker beeinflusst ist als von der Temperatur. In
der Dichteinderung in Abhéngigkeit des Druckes zeigt sich, dass CO, kompressibel ist,
Wasser eher nicht. Die Kompressibilitit von CO, als Anderung der Dichte pro Druckein-
heit ist fiir einige Isothermen (im iiberkritischen Temperaturbereich) in Abbildung 2.4 ¢
dargestellt. Aus ihr wird ersichtlich, dass die Kompressibilitit des CO5 nahe am kritischen

Punkt am hochsten ist.

Die aus typischen Reservoirbedingungen und Injektionsbedingungen resultierenden Dich-
ten des CO, und des Formationswassers sind in Abbildung 2.5 a {iber die Teufe aufgetra-
gen. Es ist zu erkennen, dass die Dichte des COy mit der Tiefe bis ca. 1000 m deutlich
steigt. In groferen Tiefen wirkt die Dichtereduktion aufgrund steigender Temperaturen der
Dichteerhéhung aufgrund des zunehmenden hydrostatischen Druckes verstarkt entgegen.
Unter Injektionsbedingungen ist der Phaseniibergang zwischen gastérmigem und fliissigem
COs in der sprunghaften Dichtednderung bei ca. 360 m Tiefe zu erkennen. Demgegeniiber
verandert sich die Dichte des Formationswassers iiber die Tiefe nur unwesentlich, da kaum
Druckabhéangigkeit besteht. Die Dichtednderung resultiert im Wesentlichen aus dem Sali-
nitdtsgradienten. Weiterhin ist in Abbildung 2.5a der grofse Dichteunterschied zwischen
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Abbildung 2.4: Verdnderung (a) der Dichte und (b) der dynamischen Viskositdt von COq,
reinem Wasser und salinem Grundwasser iiber den Druck fiir verschiedene Isothermen. Eben-
falls dargestellt sind Dichte bzw. Viskositét entlang der Siede- und Kondensationslinie sowie am
kritischen Punkt von COs. (c) Verdnderung der Kompressibilitdt von COq iiber den Druck fiir

verschiedene Isothermen im iiberkritischen Temperaturbereich.
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dem CO5 und dem Formationswasser zu erkennen, auch wenn CO, unter bestimmten Be-
dingungen die Dichte von Wasser einnehmen kann (Abbildung 2.4 a). Diese Bedingungen
(geringe Temperatur, hoher Druck und niedrige Salinitét) liegen jedoch nicht in typischen

Reservoiren vor.
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- - - COs unter Injektionsbedingungen
—— Grundwasser unter typischen Reservoir— und Injektionsbedingungen

Abbildung 2.5: Veridnderung (a) der Dichte und (b) der Viskositét von COy und Grundwasser

iiber die Tiefe unter typischen Reservoirbedingungen und unter Injektionsbedingungen.

Mit steigender COs-Dichte nimmt die effektive Speicherkapazitét in tieferen geologischen
Formationen zu. Aufgrund der sich stark d&ndernden Dichte von CO, im oberflichennahen
Bereich sind Tiefen iiber 800 m fiir die COs-Speicherung am Giinstigsten, da eine hohere
Dichte des COy einen geringeren Unterschied zum salinen Grundwasser bedeutet (Ennis-
King und Paterson, 2001). Ab Tiefen von 1250 m steigt die Dichte mit zunehmender
Tiefe unter typischen Reservoirbedingungen nur noch wenig, deshalb kommt es in diesen
Tiefen zu keiner weiteren bedeutsamen Erhohung der Speicherkapazitit. Die maximale
Tiefe potentieller Speicherreservoire wird sich daher aus anderen Faktoren ergeben, wie

den Kosten fiir Bohrungen und Uberwachungsmafnahmen (Gunther et al., 2004).

2.3.2 Viskositat

In Abbildung 2.4b ist die dynamische Viskositat von reinem COs, reinem Wasser und
salinem Wasser in Abhéngigkeit des Druckes fiir verschiedene Temperaturen aufgetragen.
Die Werte fiir CO, basieren auf Span und Wagner (1996). Die Viskositdt von salinem
Grundwasser wurde gem. Phillips et al. (1981) berechnet.

Wie die Dichte steigt die Viskositdt von COy mit dem Druck und verringert sich mit

zunehmender Temperatur. Demgegeniiber ist die Druckabhingigkeit der Viskositdt des
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Formationswassers vernachlissighar gering, die Viskositdt nimmt aber mit zunehmender

Temperatur und abnehmender Salinitat ab.

Die aus typischen Reservoirbedingungen und Injektionsbedingungen resultierenden Vis-
kositaten des COy und des Formationswassers sind in Abbildung 2.5b iiber die Teufe
aufgetragen. Es ist zu erkennen, dass die Viskositdt des CO, mit der Tiefe bis ca. 1000 m
deutlich steigt. In groferen Tiefen wirkt die Verringerung der Viskositit aufgrund stei-
gender Temperaturen der Erhohung aufgrund des zunehmenden hydrostatischen Druckes
verstarkt entgegen. Unter Injektionsbedingungen ist der Phaseniibergang zwischen gas-
formigem und fliissigem CO4 in der sprunghaften Anderung der Viskositit bei ca. 360 m
Tiefe zu erkennen. Die Viskositit des Formationswassers ist kaum vom Druck abhéingig
und verringert sich iiber die Tiefe aufgrund steigender Temperaturen. Weiterhin ist in
Abbildung 2.5b die grofe Differenz zwischen den Viskositdten des CO5 und des Formati-

onswassers zu erkennen.

2.4 Poroses Medium

Die wichtigsten Parameter eines porosen Mediums fiir die Beschreibung von Fluidstro-

mungen sind dessen Porositdat und Permeabilitét.

2.4.1 Porositit und Sattigung

Die Porositéat ist das Verhéltnis von Hohlraumvolumen Vy zu Gesamtvolumen V':

¢ =2, (2.5)

Da nicht alle Hohlrdume miteinander verbundenen sind, wird zur Beschreibung der Fluid-
stromungen auf die effektive Porositit Bezug genommen. Sie bezeichnet den durchfluss-

wirksamen Porenanteil eines Gesteinsvolumens.

Die Porenrdume des porésen Mediums sind mit einem oder mehreren Fluiden gefiillt. Auf
der makroskopischen Betrachtungsskala wird die Geometrie des Porenraums nicht aufge-
16st, sondern die charakteristischen Kenngréfsen (wie die Permeabilitét und Porositét) fiir

ein reprisentatives Einheitsvolumen (REV) beschrieben. Im REV wird der Anteil einer
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Phase v am Porenraum durch die Phasensittigung S, angegeben. Fiir das Zweiphasen-

system aus COy und Wasser gilt:

Sco, + Sw = 1. (2.6)

2.4.2 Permeabilitit und hydraulische Leitfahigkeit

Je nach der Porenradienverteilung und Konnektivitit ergeben sich die hydraulische Leit-
fahigkeit &y [m/s] und die Permeabilitit & [m?]. Wihrend die absolute Permeabilitiit eine
Gesteinseigenschaft darstellt, ist die hydraulische Leitfahigkeit zudem von den Fluideigen-
schaften abhingig. Sie kann mit der dynamischen Viskositét p [kg/(ms)] und der Dichte

p |kg/(m?)] des Fluids aus der absoluten Gesteinspermeabilitit berechnet werden:

Py
kf=k— 2.7
f [ (2.7)

mit der Gravitationskonstante g. Die hydraulische Leitfihigkeit und die Permeabilitét

sind richtungsabhingig und daher als Tensoren zu verstehen.

2.5 Wechselwirkungen zwischen den Fluiden und dem

porosen Gestein

Die Verteilung der Fluide im Porenraum ist von den Eigenschaften der Fluide, den Mi-
neralen und der Porenradienverteilung des Gesteins sowie von den Reservoirbedingungen
gepriagt. Aus diesen resultieren die Grenz- und Oberflichenspannungen sowie der Kon-
taktwinkel zwischen den Fluiden und dem Gestein. Der Kontaktwinkel 6 charakterisiert
die Benetzungseigenschaft der Fluide auf einem Mineral und ermdglicht eine Untertei-
lung in benetzende (# < 90°) und nicht-benetzende Fluide (6 > 90°; Abbildung 2.6). In
Zweiphasensystemen, in denen Gas und Wasser vorhanden sind, ist das Wasser in den
meisten Fallen die benetzende Phase. Bei hydrophilen Medien ist der Kontaktwinkel im
System Luft/Wasser verschwindend gering (6 =~ 0°), bei hydrophoben > 90°. Abbildung
2.7 zeigt die Verteilung von gasférmigen CO, und Wasser in einem hydrophilen Medium
und in einem schwach hydrophilen Medium (6 ~ 55°). In Abbildung 2.7 a ist der fiir hy-
drophile Medien charakteristische diinne Wasserfilm um den Feststoff zu erkennen. Dieser
tritt beim schwach hydrophilen Medium nicht mehr auf (Abbildung 2.7b). Der diinne
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Wasserfilm bleibt auch bei hdheren Driicken bestehen, solange das CO, im gasférmigen
Zustand ist (Abbildung 2.8 a), er tritt jedoch bei COy im iiberkritischen und fliissigen Zu-
stand nicht auf (Chalbaud et al., 2009). Dennoch bleibt die Form der Front zwischen CO,
und Wasser und damit auch die Benetzungseigenschaft (d.h. der Kontaktwinkel) zwischen
den drei COs-Phasenzustanden vergleichbar (Abbildung 2.8). Das porése Medium behilt
somit seine hydrophile Eigenschaft (Chalbaud et al., 2009).

Wasser

Wasserfilm Co, 2
L 9 m

b
T Mineral 0TS ST Mineral TS

Abbildung 2.6: Systemskizze der Benetzung eines hydrophilen Minerals im System COy/Was-
ser mit einem Kontaktwinkel @ und einer Oberflichenspannung o zwischen COy und Wasser: (a)
COsq-Tropfen in Wasser; unter bestimmten Vorraussetzungen kann ein Wasserfilm zwischen dem
Mineral und dem COs auftreten. (Chalbaud et al., 2009), (b) Wassertropfen in COx.

Abbildung 2.7: Verteilung von gasformigem COs und Wasser (P = 0,5 MPa, T = 20°C):
(a) hydrophiles poréses Medium; (b) schwach hydrophiles pordses Medium aus Chalbaud et al.
(2009)

In den potentiellen Speicherreservoiren liegt das CO; jedoch iiberwiegend im {iberkriti-
schen Zustand vor, kann aber auch fliissig oder gasférmig vorkommen. Beim Formations-
wasser handelt es sich zudem um salines Grundwasser. Fiir diese Systeme liegen wenige
Laboruntersuchungen zu den Benetzungseigenschaften vor (Chiquet et al., 2007; Chalb-
aud et al., 2009; Espinoza und Santamarina, 2010). Sie bestitigen zum groften Teil,
dass das Wasser die benetzende und das CO;, die nicht-benetzende Phase ist. Nur unter
bestimmten Vorraussetzungen hat das COs benetzende Eigenschaften. Diese liegen bei

hydrophoben Mineralen (PTFE, ,Teflon“) vor und kénnen auch auf lipophilen Minera-
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Water  COs
Abbildung 2.8: Verteilungen von COy und Wasser in einem hydrophilen porésen Medium: (a)

gasformiges COo (P = 5,79 MPa, T = 20°C), (b) tiberkritisches COy (P = 10,54 MPa, T =
60°C), (c) fliissiges COy (P = 10,0 MPa, T = 23°C) aus Chalbaud et al. (2009)

len auftreten (Espinoza und Santamarina, 2010). Dennoch konnten Verdnderungen des
Kontaktwinkels je nach Phasenzustand des CO,, dem vorhandenen Mineral und den Re-
servoirbedingungen (CO,, Druck, Salinitdt) gemessen werden. Beispielsweise wurde ein
hoherer Kontaktwinkel (d.h. erh6hte Benetzungseigenschaft des COsz) bei iiberkritischem
CO4 gemessen. Die Erhohung war mit Muskovit deutlich, mit Quarz jedoch nur schwach
ausgepragt (Chiquet et al., 2007). Dabei wurde Muskovit stellvertretend fiir Tonminerale
und Quarz fiir Sandsteine verwendet. Bei gasformigem CO, war der Kontaktwinkel bei

beiden Mineralen vergleichsweise gering, d.h. die Minerale sind hydrophil.

Die Fluidstromung im Zweiphasensystem wird entscheidend durch den Kapillardruck und
die relative Permeabilitdt charakterisiert, die ebenfalls von den vorhandenen Fluiden und

dem pordsen Gestein abhéngen.

2.5.1 Kapillardruck

Der Kapillardruck P, ergibt sich auf Porenskala aus dem Porenradius R, dem Kontaktwin-

kel 6 und der Grenzflichenspannung o zwischen den Fluiden (Young-Laplace Gleichung):

20 cos 0
P, = . 2.8
; (2.

Der Kapillareffekt ist in Abbildung 2.9 skizziert. Die Grenzflichenspannung ist wie der
Kontaktwinkel sowohl von den Fluiden und dem Material des porosen Mediums als auch

von den Reservoirbedingungen abhingig. An der Grenzflache entspricht der Kapillardruck
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der Differenz zwischen den Phasendriicken der COy-Phase und des Formationswassers
(Index w):

P.=P., — P, (2.9)
Co, 2R
<=

Wasser

Abbildung 2.9: Schema der Kapillareflekte im System COq/Wasser. Die kapillare Steighéhe h
ist abhingig vom Radius R einer Kapillare, dem Kontaktwinkel 6 und der Oberflichenspannung

o zwischen COy und Wasser.

In der makroskopischen Beschreibung ist der Kapillardruck von der Phasenséttigung S,
und von der Porenradienverteilung abhéngig, da in Abhéngigkeit vom Sittigungsgrad Po-
ren bis zu einem entsprechenden Porenradius von der benetzenden (Wasser) oder nicht-
benetzenden Phase (CO,) gefiillt sind. Die Kapillardruck-Séttigungsbeziehung muss ex-
perimentell fiir das Gestein und die vorhandenen Phasen bestimmt werden. Dabei ist
das Hysterese-Verhalten zu beachten, wodurch die Beziehung von den vergangenen Sit-
tigungen und dem Verdrangungsprozess beeinflusst wird. Beim Verdrangungsprozess ist
zu unterscheiden, ob das benetzende Fluid durch das nicht-benetzende verdringt wird
oder umgekehrt, weil sich bei diesen Prozessen der Kontaktwinkel unterscheidet (Chiquet
et al., 2007). Ebenfalls wird die Kapillardruck-Sattigungsfunktion durch den Einschluss
von vereinzelten COo-Blischen durch nachfliekendes Formationswasser veréndert, da die
residuale COy-Sattigung die maximale Wassersittigung beschrinkt und damit auch einen

erneuten Drainage-Prozess verdndert (Juanes et al., 2006).

Fiir die mathematische Beschreibung der Beziehung existieren mehrere Ansétze. Die For-

mulierung von Brooks und Corey (1964) lautet

1

P. = P;S. *5¢ fiir P, > Py, (2.10)
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in welcher P; den kapillaren Eindringdruck beschreibt, welcher aufgebracht werden muss,
um die grofte Pore eines geséttigten pordsen Mediums zu drainieren und Ago als Anpas-
sungsparameter fiir verschiedenen Korngréfenverteilungen des porosen Mediums verwen-

det wird. Die effektive Sattigung S. berticksichtigt eine residuale Wassersattigung Sy,

Sw - Sw,r

S, =
[

(2.11)
Die Unstetigkeit durch den kapillaren Eindringdruck beim erstmaligen Auftreten geringer
Gassittigungen kann bei Computersimulationen zu numerischen Problemen fiihren. Dies
wird mit der Formulierung, die aus der Gleichung von van Genuchten (1980) abgeleitet

wurde, vermieden:

p, = Pwd (Sﬁ _ 1) fiir P, > 0, (2.12)

in dieser ist

=1—-—. 2.13
m=1-_ (213)
In Abbildung 2.10a sind Kapillardruck-Sattigungskurven nach Brooks und Corey (1964)
und van Genuchten (1980) skizziert. Fiir einen Zusammenhang zwischen den Parametern
der Brooks und Corey (1964) und der van Genuchten (1980) Formulierung sei auf Lenhard

et al. (1989) verwiesen.

Aufgrund der Heterogenitdt eines Reservoirs variieren die Gesteinseigenschaften wie Po-
rositdat und Permeabilitat auch innerhalb der selben Fazies. Dadurch werden unterschied-
liche Kapillardruck-Sattigungsbeziehungen an verschiedenen Proben des selben Gesteins
gemessen. Um die Messwerte auf Bereiche des selben Gesteins mit anderen Permeabi-
litdten, Porositdten und Benetzungseigenschaften zu extrapolieren, entwickelte Leverett

(1941) eine dimensionslose Form der Kapillardruck-Sattigungsfunktion:

J(S,y) = Ee(80) VE/0 (2.14)

ocosf

Mit diesem Ansatz kann die Heterogenitit der Kapillardruck-Sattigungs-Funktion beriick-
sichtigt werden. Unter Annahme gleicher Benetzungseigenschaften (Oberflichenspannung

und Kontaktwinkel) kann die Skalierung des Kapillardruckes von einer Referenzmessung
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- - - Brooks—-Corey
—— van Genuchte

ke [-]

P. [MPa]

0 Swr 1 0 Swr 1-Scox 1
S [-] Sw [7]

Abbildung 2.10: Darstellung von (a) Kapillardruck-Séttigungs-Beziehungen nach Brooks und
Corey (1964) und van Genuchten (1980) und (b) relative Permeabilitat-Séttigungs-Beziehungen
fiir COy und Wasser nach Burdine (1953).

P.(S,) mit der Permeabilitéit k; und Porositéit ¢, auf Bereiche mit verdnderter Permea-

bilitit ks und Porositéit ¢, erfolgen:

Po(Sw) = Pcl(Sw)\/Z—;%. (2.15)

2.5.2 Relative Permeabilitat

Die relative Permeabilitit beschreibt die Beeintrichtigung der Stromung einer Phase
durch die anderen Phasen. Sie ist von der Phasensittigung abhéngig (Abbildung 2.10b).
Die relative Permeabilitéts - Sattigungs - Beziehung ist eine makroskopische charakteristi-
sche Beziehung (eine Modellbeschreibung und keine echte physikalische Grofe) des poro-
sen Mediums und der vorhandenen Komponenten und muss daher experimentell bestimmt
werden. Wie bei der Kapillardruck-Sattigungsbeziehung tritt ein Hysterese-Verhalten auf
(Juanes et al., 2006). Fiir die Formulierung der Beziehung existieren mehrere Ansétze.
Die aus der Kapillardruck-Séttigunsbeziehung von Brooks und Corey (1964) (Gl. 2.10)

abgeleitete relative Permeabilitidtsbeziehung nach Burdine (1953) lautet fiir die wéssrige
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(k) und COgq-reiche (k,co,) Phase

2+3Apc
kr w = Se ABC
’ 2apc (2.16)

kr,COg = (1 - Se)Q : (1 - Se *Bo )

mit

Sw - Sw,r

S, = :
1— Sw,r - SCOQ,?"

(2.17)

Die relative Permeabilitat ist Null fiir Phasenséttigungen, die unterhalb der residualen
Sattigung (S, fiir Wasser und Sco, , fiir CO,) liegen. Eine Phase ist daher erst ab der

residualen Sattigung mobil.

2.6 Mehrphasenstromung

Das COs wird als zweite Phase in das saline Grundwasser injiziert und verdréangt das
Formationswasser. Dadurch werden die Reservoirbedingungen verdndert, so dass es ne-
ben den natiirlichen Grundwasserstrémungs-, Warme- und Stofftransportprozessen zu
Mehrphasen-Mehrkomponenten-Stromungs- und Transportprozessen kommt. Durch die
Anderung von Druck, Temperatur und Salinitit (P-T-X-Bedingungen) werden auch die

Fluideigenschaften verindert, wodurch weitere Prozesse induziert werden.

Die natiirliche Grundwasserstromung wird meist mit dem Gesetz nach Darcy iiber die
Darcy-Geschwindigkeit v [m/s] in einem représentativen Einheitsvolumen (REV) beschrie-

ben:

v=—k;Vh, (2.18)
worin die hydraulische Leitfdhigkeit k; [m/s] von Viskositdt und Dichte des stromenden

Fluids abhingt (Gl. 2.7) und die Piezometerhohe h [m] das hydraulische Potential dar-

stellt, das sich aus Bezugshohe z [m| und Porenwasserdruckhthe h, [m| zusammensetzt:

h=h,+z. (2.19)
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Die Porenwasserdruckhohe ergibt sich mit dem Porenwasserdruck P [Pa] und der Fluid-

dichte p zu:

hy = (2.20)

P
Py
Bei einer Mehrphasenstromung aus Formationswasser und COs wird die Verallgemeine-

rung des Darcy-Gesetzes fiir eine Phase o angewendet:

k;
v, = —k—=(VP, —p,8), (2.21)

[e%
@

worin g = (0,0, —g)T der Gravitationsvektor, k,, , die relative Permeabilitit und P, der
Druck in der Phase « ist. Die aufgrund von Druckgradient und Gravitation resultieren-
den Stromungen werden als advektive Stromung bezeichnet. Aus dem verallgemeinerten
Darcy-Gesetz ist leicht zu erkennen, dass sich mit steigendem Druckgradienten die Aus-
breitungsgeschwindigkeit des COs und die Stromungsgeschwindigkeit des Grundwassers
erh6hen. Die Geschwindigkeit jeder Phase ist zudem von ihrer Sattigung, den Fluid- und
Gesteinsparametern abhéngig. Das bedeutet, dass sich in heterogenen pordsen Medien
lokal andere Geschwindigkeitsfelder und Phasenséattigungen ausbilden. Die Barrierewir-
kung des Deckgesteins resultiert aus der geringen hydraulischen Leitfihigkeit und dem
hoheren kapillaren Eindringdruck, welcher wesentlich vom Porenradius bestimmt wird.
Der kapillare Eindringdruck muss aufgebracht werden, um das Formationswasser aus dem

Deckgestein zu verdrangen.

2.6.1 Auftrieb

Wie bereits beschrieben, besteht unter typischen Reservoirbedingungen ein deutlicher
Dichteunterschied zwischen der COs-Phase und dem salinen Grundwasser, welcher von
den P-T-X-Bedingungen abhéngt (Abbildung 2.5a). Aufgrund der Dichtedifferenz wird
die Migration des CO5 durch den Auftrieb beeinflusst, wobei die Stirke des Auftriebs vom
Dichteunterschied und damit von den Druck- und Temperaturbedingungen im Reservoir
sowie der Salinitdt des Formationswassers abhingt. Aus Abbildung 2.4 a ist ersichtlich,
dass die Dichtedifferenz mit zunehmendem Druck, abnehmender Temperatur und abneh-
mender Salinitdt des Grundwassers sinkt. Unter typischen Reservoirbedingungen ist die

Differenz jedoch ab einer Tiefe von ca. 1000 m annidhernd konstant (Abbildung 2.5 a).

Durch den Auftrieb erfolgt eine vertikale Migration des CO,, bis gering permeable Schich-

ten erreicht werden, an denen sich das CO, lateral weiter ausbreitet. Dadurch werden
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strukturelle oder stratigraphische Fallen mit der Injektion {iber die Zeit aufgefiillt. Treten
gering permeable Schichten oder Strukturen wie Linsen innerhalb eines salinen Grund-
wasserleiters auf, was aufgrund der natiirlichen Heterogenitit zu erwarten ist, verzégern
diese die aufwirts gerichtete Bewegung des CO,, wodurch tiefer gelegene Bereiche des
Grundwasserleiters rdumlich stérker in Anspruch genommen werden, an denen das CO,

ansonsten vorbei gestromt wire.

Welche Form und welche Machtigkeit die CO9-Phase annimmt, ist von vielen Parametern
abhéngig. Neben der Dichtedifferenz haben u.a. auch die Viskositit, die Geschwindigkeit
der Ausbreitungsfront, der Kapillardruck, die absolute und relative Permeabilitit sowie
Anisotropie und Heterogenititen einen entscheidenden Einfluss auf die vertikale Ausbrei-

tung.

Die Dichte des Formationswassers erhoht sich je nach Salinitdt durch die Lésung von COs.
Bei reinem Wasser betrigt die Erhéhung max. 1,1 % und verringert sich um eine Zehner-
potenz bei NaCl-gesattigtem Wasser, da mit steigender Salinitdt zum einen die Dichte des
Wassers zunimmt und zum anderen weniger COs in Losung geht (Pruess und Spycher,
2006). Bei einer Dichteerh6hung von Teilen des Formationswassers kann dichtegetriebene
Konvektion einsetzen (Lindeberg und Wessel-Berg, 1997; Ennis-King und Paterson, 2007;
Farajzadeh et al., 2007; Kneafsey und Pruess, 2010). Dabei migriert die COq-gesittigte
Wasserphase in tiefere Schichten und unverdndertes Formationswasser aus tieferen Schich-
ten gelangt stattdessen zur Grenzschicht, wodurch weiteres CO5 in Losung gehen kann.
Ein Absinken des CO,-gesittigten Formationswassers erfolgt nur unter bestimmten Vor-
aussetzung, wie beispielsweise bei einer hohen vertikalen Permeabilitit (Jahangiri und
Zhang, 2010). Die dichtegetriebene Konvektion erhéht die Speicherkapazitit der Forma-

tion auf langer Zeitskala.

2.6.2 Viskose Effekte

Wie die Dichte von CO, ist auch dessen Viskositdt von den Druck- und Temperaturbe-
dingungen abhdngig und weist einen deutlichen Unterschied zur Viskositédt des Formati-
onswassers auf (Abbildung 2.4b). Die Differenz nimmt mit steigendem Druck, sinkender
Temperatur und sinkender Salinitéit ab (Abbildung 2.4b). Unter typischen Reservoirbe-
dingungen resultiert eine mit der Tiefe abnehmende Differenz (Abbildung 2.5b).

Aufgrund der geringeren Viskositdt des COy im Vergleich zum Wasser wird die Zweipha-
senstromung durch den Mobilitatsunterschied bestimmt. Im Mehrphasensystem ist die

Mobilitat A, einer Phase « ist als Verhaltnis von der relativen Permeabilitit £, , zur
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dynamischen Viskositét p, definiert (Helmig, 1997):

Ao = 2 (2.22)

Diese Definition erlaubt eine zusétzliche Abstraktion der verallgemeinerten Darcy-Geset-
zes (Gl. 2.21). Durch die vergleichsweise hohe Mobilitdt des COs wird nur ein geringer
Anteil des Wassers verdringt. Die resultierende mittlere CO5 Sittigung wird grob auf 20 —
30 % geschitzt, dafiir wurden u.a. Gravitations- und Kapillarkrifte vernachléssigt (Gun-
ther et al., 2004). Zudem kann aus dem Mobilitdtsunterschied zwischen der COs-reichen
und der wassrigen Phase resultieren, dass sich das COy auf préferenziellen Fliefswegen
bewegt. Dadurch kommt das CO, mit einem bedeutenden Anteil am Reservoirvolumen
nicht in Kontakt. Dieser Anteil ist abhédngig von der Heterogenitdt und Anisotropie der

Gesteinspermeabilitdt (Ennis-King und Paterson, 2001).

2.6.3 Kapillaritit

Bei der COo-Injektion muss fiir den Beginn des Verdriangungsprozesses der kapillare Ein-
dringdruck des porosen Mediums durch den Injektionsdruck iiberwunden werden. Das
injizierte COy dringt zuerst in die grofsen Poren ein und verdréngt mit steigendem Injek-
tionsdruck das Formationswasser aus immer kleineren Poren, wodurch der Kapillardruck
mit abnehmender Wassersittigung im REV steigt (siehe Abschnitt 2.5.1). Ein Teil des
Formationswassers kann jedoch nicht verdriangt werden. Es befindet sich in Poren mit sehr
geringen Radien, als Haftwasser an den Porenwénden oder in Poren, die eine schlechte oder
keine Konnektivitit besitzen. Dieser Anteil wird als residuale Wassersittigung bezeichnet.
Nach Injektionsende oder wihrend einer Injektionsruhe werden Teile des CO, gefiillten
Porenraumes durch nachfliefendes Formationswasser wieder aufgefiillt und CO5 durch das
Wasser verdringt. Der Anteil, der nicht verdringt wird, wird als residuale CO,-Séttigung
bezeichnet. Fiir die nicht-benetzende Phase, wie das CO, im System COs/Wasser, ge-
schieht dies durch abgeschnittene CO,-Blédschen in groferen Porenrdumen. Die residuale
Sattigung kann nur durch Losungsprozesse oder Diffusion weiter reduziert werden und ist
von dem pordsen Medium und den koexistierenden Fluiden abhéngig sowie von Hysterese-

Erscheinungen gepragt.
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2.7 Massentransferprozesse

2.7.1 Loslichkeiten im System CO,/Wasser

Im Zweiphasensystem aus CO, und Wasser liegt eine gegenseitige Loslichkeit von CO,
in der wassrigen und von Wasser in der COs-reichen Phase vor. Das physikalisch geloste

CO3 (COq(qq)) reagiert teilweise mit dem Wasser:

COg(g) + Hy0 = COgaq) + HoO = H,CO3 = HCO; +H" = CO;~ +2H". (2.23)

Bei einem guten Kontakt und einer guten Durchmischung zwischen den Phasen CO, und
H>0O verlauft der Losungsprozess sehr schnell, so dass sich bereits innerhalb von Stunden
ein Gleichgewichtszustand einstellt (Rochelle et al., 2004). Das Gleichgewicht liegt sehr
weit auf der linken Seite. Daher liegt der iiberwiegende Anteil des im Formationswasser
enthaltenen CO, als gelostes Gas, COs(qq), vor (Rochelle et al., 2004). Die Loslichkeit
von COs in Wasser nimmt mit steigender Temperatur ab, wihrend sie mit steigendem
Druck zunimmt. Die Menge an geldstem COs ist von der Salinitdt abhingig und nimmt
bis zur maximalen Salinitdt (Gl. 2.3) kontinuierlich ab. Die Loslichkeit von HyO in COq
ist deutlich geringer und davon abhingig, ob das COs in gasférmigem, fliissigem oder

tiberkritischem Zustand vorliegt (Spycher et al., 2003).

Die in der wissrigen und der COs-reichen Phase geldsten Substanzen beeinflussen auch die
Fluideigenschaften, allerdings verdndert sich die Dichte der COs-reichen Phase aufgrund
des sehr geringen Massenanteils an gelostem Wasser so geringfiigig, dass dieser Einfluss
vernachlissigt werden kann (Spycher et al., 2003). Einen bedeutenden Beitrag zur COsq-
Speicherung hat hingegen die Loslichkeit des COy in Wasser. Das geloste COs erhoht
die Dichte des Formationswassers in Abhéingigkeit der Salinitéit bis zu 1,1 % (Pruess und
Spycher, 2006), wodurch es zu einer Dichte getriebenen Konvektion kommen kann, welche
bereits beschrieben wurde (siehe Abschnitt 2.6.1).

Spycher et al. (2003) stellen ein Verfahren vor, um ohne Iteration die Phasenzusammen-
setzung von COs und HO im Druck- und Temperaturbereich der COs-Speicherung zu
berechnen. Das Verfahren wird in Spycher und Pruess (2005) um den Einfluss der Salini-
tat fiir NaCl-haltige Grundwasserleiter ergdnzt. Die Dichte fiir die CO,-reiche Phase wird
mit der kubischen Zustandsgleichung von Redlich und Kwong (1949) (in Spycher et al.,

2003) berechnet, da diese mit vergleichsweise geringem Rechenaufwand gelést werden
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kann. Hierfiir werden Parameter fiir die Mischung angegeben, um die Zustandsgrofen an
Messwerte anzupassen. Nur im Bereich um den kritischen Punkt ergeben sich grofere Ab-
weichungen zu den tatsédchlichen Werten. Daher wurden in dieser Arbeit die tabellierten
Daten aus den Korrelationen nach Altunin (1975) (in Pruess, 2005) verwendet, welche im
ECO2N-Modul (Pruess, 2005) des TOUGH2-Simulators (Pruess et al., 1999) implemen-
tiert wurden. Die nach diesem Verfahren berechnete Massenfraktion Xco, 4 an gelostem
COs im Formationswasser ist in Abbildung 2.11 a fiir verschiedene Temperaturen iiber den
Druck aufgetragen. Es ist ersichtlich, dass die Massenfraktion und damit die Loslichkeit
des CO5 in Wasser mit zunehmendem Druck, abnehmender Temperatur und sinkender
Salinitdt steigt. Abbildung 2.12 a stellt die Massenfraktion unter Reservoir- und Injekti-
onsbedingungen iiber die Teufe dar. Da Druck, Temperatur und Salinitdt mit steigender
Teufe zunehmen, wirken die Einfliisse des Temperatur- und des Salinitatsgradienten auf
die Loslichkeit dem Einfluss des Druckgradienten entgegen, so dass die Loslichkeit in einer

Tiefe von ca. 500 m ein Maximum besitzt.

Die Masse an gelostem COq (Mco,,qq) in einem REV ist auch von der Séttigung S, und
Dichte p,, der wissrigen Phase und der Porositét ¢ abhingig und ergibt sich zu

MCOg,aq = ¢SwprCOg,aq~ (224)

Daraus ergibt sich, dass mit steigender Porositit und zunehmender Wassersattigung mehr
COs in Losung geht, weil eine grofere Menge an Losungsmittel Wasser zur Verfiigung
steht. Wird die Porositat und Sattigung normiert, ergibt sich die Masse an gelostem CO,
pro m® Porenwasser, d.h. die Dichte des gelosten CO, in der wissrigen Phase, welche in
Abbildung 2.13 iiber die Tiefe dargestellt ist. Bezogen auf das Gesamtgebiet kann der
prozentuale Anteil des injizierten CO,, der zu einem Zeitpunkt gelost vorliegt, bestimmt

werden:

1OOSwpr002,aq
SwprCOg,aq + (1 - Sw)pc.

COn(an) = (2.25)
Dieser ist von der Sattigung der wissrigen Phase abhéngig und in Abbildung 2.11b exem-
plarisch fiir zwei Sattigungswerte aufgetragen. Leicht nachvollziehbar ist, dass bei geringen
Sattigungen der wissrigen Phase entsprechend weniger CO, geldst vorliegt. Ebenso 16st
sich mit steigender Salinitdt des Grundwassers weniger CO,. Dennoch sinkt der gelos-
te Anteil mit steigendem Druck, obwohl die Loslichkeit mit steigendem Druck zunimmt
(Abbildung 2.11 a). Besonders deutlich wird dies bei der Darstellung des gelosten Anteils
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Abbildung 2.11: Veridnderungen im gelisten COsq iiber den Druck fiir verschiedene Isothermen:

(a) Massenfraktion geléstes COy im Formationswasser und (b) Anteil an gelostem COy von der

gesamten injizierten COq-Menge bei 20 % und 50 % Wasserséattigung.
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Abbildung 2.12: Veridnderungen im gelosten C'Oq iiber die Tiefe unter typischen Reservoirbe-
dingungen und unter Injektionsbedingungen: (a) Massenfraktion geléstes COy im Formations-

wasser und (b) Anteil an geléstem COs von der gesamten injizierten COg-Menge.
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Abbildung 2.13: Masse an gelostem COq im Porenwasser unter typischen Reservoirbedingungen

und unter Injektionsbedingungen und Salinitidt des Grundwassers als Funktion der Teufe.
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COy(aq) liber die Teufe unter typischen Reservoirbedingungen und unter Injektionsbedin-
gungen mit hoherem Druck (Abbildung 2.12b). Das bedeutet, dass nach Injektionsende,
wenn der Druck im Reservoir sinkt, der geloste Anteil an CO, unter entsprechenden Be-
dingungen deutlich steigen kann. Diese Beobachtung ist mit der h6heren Kompressibilitét
der CO,-Phase gegeniiber der wissrigen Phase zu erklaren. Unter erhohten Druckbedin-
gungen ist die COo-Phase dichter. Nach Injektionsende expandiert die COy-Phase bei
fallendem Injektionsdruck und der geloste Anteil am CO, steigt. Dies wirkt sich auf-
grund der hoheren Kompressibilitdt des COy nahe am kritischen Punkt (Abbildung 2.4 c)
am starksten aus. Der entsprechende Druck- und Temperaturbereich liegt bei ca. 600 m
Tiefe (siche Abbildung 2.3). Um 600 m Tiefe ist daher besonders deutlich zu erkennen,
dass der Anteil an gelostem CO, mit zunehmender Sattigung der wissrigen Phase und

abnehmendem Druck (typische Reservoirbedingungen) steigt (Abbildung 2.12b).

Auch wenn die Loslichkeit von HoO in COy sehr gering ist, kann eine Austrocknung im
bohrlochnahen Bereich auftreten (Pruess und Miiller, 2009). Dabei 16st sich Wasser im
COy und wird mit diesem weiter transportiert. Wenn immer frisches ,trockenes® COq
Formationswasser injiziert wird, kann es schliefslich zur Austrocknung kommen, die bei
salinem Wasser mit einer Salzausfillung einhergeht. Die ausgefillten Salze konnen die
Permeabilitdt und damit die Injektivitéit verringern. Das Formationswasser kann wieder-
um aufgrund von Kapillarkriaften in den ausgetrockneten Bereich in geringen Mengen

zuriickstromen (Pruess und Miiller, 2009).

2.7.2 Diffusion

Der Diffusionsfluss ist nach dem Fickschen Gesetz proportional zum Konzentrationsgradi-
enten, wobei die Transportrichtung dem Gradienten entgegen gerichtet ist. Die Diffusion
wird daher iiber die Proportionalititskonstante, dem Diffusionskoeffizienten, charakteri-
siert. In porosen Medien wird die Diffusion zudem von der Phasensattigung und der Tor-
tuositdt beeinflusst, so dass eine Kopplung zwischen advektivem und diffusivem Transport
vorliegt (Pruess et al., 1999). Die Diffusion von CO, in Wasser und von Wasser in fliissiges
COy wurde z.B. von Espinoza und Santamarina (2010) untersucht. Der diffusive Trans-
port von geldsten Stoffen hat in der Grundwasserstrémung im Vergleich zum advektiven
Transport meist einen geringeren Einfluss, da er deutlich langsamer verlauft. Da sich die
Untersuchungen in dieser Arbeit mit der CO,-Speicherung wihrend der Injektionsphase

befasst, wurde der Diffusionsprozess vernachlassigt.
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2.8 Geochemische Reaktionen

Im Reservoir kann die COs-Verpressung an verschiedenen Stellen zu chemischen Reaktio-
nen fiithren (Rochelle et al., 2004):

1. Reaktionen mit dem Formationswasser
2. Reaktionen mit dem Speichergestein

3. Reaktionen mit dem Deckgestein
4

. Reaktionen mit den Materialien der Bohrlochkomplettierung

Geochemischen Reaktionen mit dem Speicher- und Deckgestein konnen die Porositdt und
Permeabilitit des Gesteins verdndern, so dass praferenzielle Flielswege, aber auch hydrau-
lische Barrieren entstehen kénnen. Insbesondere vorhandenen Bohrungen kénnen Lecka-
gewege ermoglichen. Die derzeit zum Ausbau verwendeten Materialien sind nur fiir einige
Jahrzehnte ausgelegt, d.h. die Langzeitsicherheit unter einer COs-Beanspruchung ist noch

nicht ausreichend untersucht worden (Rochelle et al., 2004).

Abgesehen vom Losungsprozess (Abschnitt 2.7.1) wurden in dieser Arbeit keine geoche-
mischen Reaktionen beriicksichtigt, da die Ausbreitung des CO, in der Speicherformation
noch wihrend der Injektionsphase untersucht wurde. Die Bedeutung geochemischer Re-
aktionen ist jedoch erst auf lingerer Zeitskala relevant (Abbildung 2.2). Sie sind von den
vorher ausgebildeten Migrationspfaden und Séttigungsverteilungen des CO, abhingig.
Neben der Arbeit von (Rochelle et al., 2004) sei noch auf die Ubersichtsartikel von Gaus
et al. (2008) und Gaus (2010) verwiesen.



3 Stand der Wissenschaft zum Einfluss hetero-
gener Permeabilitatsfelder auf die CO,-Spei-
cherung in salinen Aquiferen

Zum Uberwachungsprogramm eines potentiellen Speichers fiir CO, gehdren Vorhersage-
modelle, um die Ausbreitung des CO, abzuschétzen, sowie die Dichtigkeit und Sicherheit
des Reservoirs zu beurteilen (Kiihn, 2011). Die potentiellen Speicher sind jedoch von
Heterogenititen gepragt, die meist nur in geringem Make erkundet werden kénnen. Um
die aus den Modellen resultierende Unsicherheit zur Vorhersage und Speicherbeurteilung
abzuwigen, muss der Einfluss der Heterogenitit auf die Prozesse der Speicherung von
CO4 untersucht werden. In den letzten zwei Jahrzehnten wurde in zahlreichen Studien
die CO,-Speicherung in geologischen Formationen mit numerischen Modellen untersucht.

Einen Uberblick iiber die Simulationen geben Schnaar und Digiulio (2009).

3.1 Geologische Heterogenitat der Permeabilitat

Geologische Formationen zeichnen sich durch natiirliche Heterogenitéten auf unterschiedli-
chen Skalen aus (Abbildung 1.1). Strukturelle Heterogenitéten liegen im Kilometer bis Me-
terbereich (Feldskala) vor. Innerhalb dieser ist der Grundwasserleiter von der rdumlichen
Faziesverteilung und Gesteinszementationen gekennzeichnet, die aufgrund unterschied-
licher geologischer Absetzungsprozesse entstanden sind. Lokale Heterogenitdten treten
innerhalb einzelner Fazies im Meter bis Zentimeterbereich (Makroskala) auf. Diese Ska-
lenbereiche kénnen mittels Porositats-Permeabilitdtsverteilungen charakterisiert und die
Fliefsgesetze mit dem Darcy-Gesetz beschrieben werden. Dabei hat die Permeabilitiat den
groften Einfluss auf die Stromungsprozesse und die COy-Ausbreitung (Sifuentes et al.,
2009; Kopp, 2009). Diese variiert hiufig auch innerhalb einer Gesteinsart (z.B. Sandstein)
tiber mehrere Gréfenordnungen (Clauser, 1992). Auf Porenskala im mm-Bereich (Mikros-
kala) sind Porositats-Permeabilitdtsansitze nicht mehr anwendbar, so dass hier allgemeine
Fliekgesetze angewendet werden (Navier-Stokes-Gleichungen). Auf der Molekularskala im

pum-Bereich wird schlieflich die Bewegung und Wechselwirkung von Molekiilen betrachtet.

Ambrose et al. (2008) unterscheiden zwischen struktureller und stratigraphischer Hetero-
genitdt, wobei Verwerfungen, Falten, Kliifte, Briiche und Salzdiapire strukturelle Hetero-
genitidten darstellen und die stratigraphische Heterogenitat hauptsachlich von der Fazies-

verteilung, aus der die Geometrie der Ablagerungen resultiert, und der Sandkoérperkonti-
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nuitdt gepragt ist. Die stratigraphische Heterogenitét bestimmt daher im Wesentlichen die
Permeabilitidtsverteilung. Sie kann in unterschiedlicher Ausprigung auftreten. Beispiels-
weise sind die Ablagerungen in Flachkiisten relativ homogen und durch eine kontinuier-
liche Sandkorpergeometrie gekennzeichnet. Fluviatile Systeme, die Sand- und Tonsteine

beinhalten, sind hingegen sehr komplex (Ambrose et al., 2008).

In der Hydrogeologie stehen meist nur sehr wenig Messdaten zur Verfiigung. In der Regel
liegen nur verhéltnismafbig wenig Erkundungsbohrungen vor. Zudem sind nicht alle geolo-
gischen Strukturen (z.B. Faziesverteilungen zwischen zwei seismischen Reflektoren) iiber
geophysikalische Verfahren detektierbar. Dies fiihrt zu Unsicherheiten in der Bestimmung
der Reservoireigenschaften, weshalb héufig keine Aussage iiber die genaue Fazies- und

Permeabilitatsverteilung in einem Reservoir erfolgen kann.

In Tabelle 3.1 sind Arbeiten zusammengestellt, die den Einfluss der stratigraphischen
Heterogenitit auf die Prozesse der COy-Speicherung in saline Aquifere untersuchen. In
Tabelle 3.1 und in dieser Arbeit wird die Permeabilititsverteilung innerhalb einer Fazies
oft nur als Permeabilitdtsverteilung bezeichnet. Auch die Faziesverteilung impliziert ei-
ne Permeabilitdtsverteilung, wird jedoch im Folgenden ausschlieflich als Faziesverteilung

bezeichnet, um Verwechslungen zu vermeiden.

3.2 Einfluss der Heterogenitat auf die Prozesse bei der

CO,-Speicherung

Die Prozesse, die bei der COs-Speicherung in heterogene Aquifere ablaufen, wurden be-
reits mit einigen Studien untersucht (Tabelle 3.1). Sie zeigen, dass sich die Heterogenitit
der Permeabilitdt schon bei der Injektion des CO, auswirkt und die Permeabilitit einen
grokeren Einfluss auf die Injektivitét als die Porositdt hat (Law und Bachu, 1996). Die
Injektivitat steigt, wenn Bereiche erhohter Permeabilitit um die Injektionsbohrung vor-
handen sind. Sie steigt umso mehr, desto grofer der Radius dieser Bereiche um die Injek-
tion ist und desto hoher die Permeabilitdt in diesem Bereich ist (Law und Bachu, 1996).
Auf geologische Systeme iibertragen ist die Injektivitdt in Ablagerungen in Flachkiisten
generell sehr gut, da diese relativ homogen sind und sich durch hohe Permeabilitdten und
eine sehr gute Sandkorperkontinuitit auszeichnen (Ambrose et al., 2008). Dennoch sind
Unterschiede zwischen den Fazies wie beispielsweise Strandwall und Gezeitenstromrin-
ne zu erwarten, da Ablagerungen in Gezeitenstromrinnen im Vergleich zu Strandwéllen

heterogener sind, sowie geringere mittlere Permeabilitdten und Tonanteile aufweisen (Am-
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brose et al., 2008). In fluviatilen Systemen kann die Injektivitit hingegen stark variieren.
Sie steigt mit zunehmender Konnektivitidt der Sandsteinkérper, sowie mit zunehmender
Schichtstérke der Sandsteine und abnehmenden Permeabilitdtskontrasten innerhalb der
Sandsteinfazies, wobei Toneinschaltungen die stirksten Hindernisse beziiglich der Injek-
tivitdt darstellen (Ambrose et al., 2008).

Die Ausbreitung des CO; in einem salinen Aquifer wird entscheidend von der Heteroge-
nitit geprigt. Heterogene Permeabilititsverteilungen haben einen groferen Einfluss auf
die Ausbreitungsfront (préferenzielle Fliekwege) des injizierten CO4 als Instabilitdten, die
auf der Viskosititsdifferenz zwischen CO, und dem Formationswasser beruhen (van der
Meer, 1995; Bryant et al., 2008). Auch in Kombination mit Auftriebseffekten spielt die
Heterogenitit des porosen Mediums im Verdrangungsprozess von Wasser durch das CO,
eine bedeutende Rolle (van der Meer, 1995). Gering permeable Schichten in natiirlichen
Sedimentgesteinen storen die auftriebsgerichtete Migration des CO,, woraus ldngere Flief-
pfade resultieren und das injizierte CO, verstirkt tiefere Reservoirbereiche beansprucht
(Hovorka et al., 2004). Dadurch verzogert sich auch die Migration zum Deckgestein (Lin-
deberg, 1997).

Ambrose et al. (2008) vermuten, dass die Speichereffizienz in fluviatilen Reservoiren durch
intraformationale Tonablagerungen begiinstigt ist, obwohl sie nur begrenzte Bereiche fiir
die Speicherung von CO, bieten. Entsprechend ist in Ablagerungen in Flachkiisten die
Effizienz geringer, weil bei relativ homogener Permeabilititsstruktur das injizierte COs
zuerst in den oberen Sandsteinbereich aufsteigen und sich dort lateral weiter ausbreiten

wird, so dass grofse Sandsteinbereiche nicht genutzt werden.

Diese Effekte treten auch auf einer kleineren Skala innerhalb einer Fazies mit heterogener
Permeabilitdtsverteilung auf. Gering permeable Bereiche werden hierbei durch einen Ton-
anteil im Gestein gebildet, der mit einem Sand- zu Tonsteinverhéltnis angegeben werden
kann. Je mehr gering permeable Anteile der Aquifer besitzt, desto starker wird die verti-
kale Ausbreitung des CO, verringert und die laterale erhoht (Flett et al., 2007). Dies fiihrt
zu einer geringeren Akkumulation von COy unterhalb der Deckschicht. Da die gering per-
meablen Anteile im hetereogenen Aquifer die Ausbreitung des CO5 behindern, verzogert
sich nach Injektionsende auch der Benetzungsprozess durch nachstromendes Grundwasser
(Flett et al., 2007).

Die Verdringung des salinen Wassers in heterogenen Permeabilitéitsfeldern erfolgt in pra-
ferenziellen Fliekwegen (Bryant et al., 2008), so dass die Verteilung der COo-Phase sehr
verzweigt ist. Dabei spielt die Kapillaritdt eine bedeutende Rolle, da gering permeable

Gesteinsanteile einen hoheren kapillaren Eindringdruck besitzen. Dieser verhindert, dass
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gering permeablen Anteile des Gesteins vom COq durchstrémt werden (Saadatpoor et al.,
2010). Unterhalb von gering permeablen Bereichen kann COy akkumulieren und somit
Sattigungen innerhalb der Fazies auftreten, die oberhalb der residualen Séttigung liegen.
Daher wird durch die Heterogenitéit mehr CO, in tieferen Aquiferbereichen zuriickgehal-

ten.

Die Anteile des CO,, die gelost oder als residuale COs-Phase vorliegen, sind abhéngig vom
Reservoirvolumen, welches von der CO,-Phase auf seinen Migrationspfaden beansprucht
wird. Auch die von der COs-Speicherung induzierten chemische Reaktionen werden von
dem heterogenen Permeablititsfeld beeinflusst, da Wechselwirkungen zwischen Gestein
und Wasser in dem Reservoirvolumen auftreten, in dem CO, im Formationswasser ge-
16st vorliegt. Da die Karbonatisierung die Permeabilitat verringern kann, haben Obi und
Blunt (2006) diesen Prozess in heterogenen Permeabilititsfeldern untersucht und stufen
Permeabilititsinderungen aufgrund von Mineralreaktionen im Vergleich zu den vorhan-

denen Permeabilitdtskontrasten als gering ein.

Welchen Einfluss die Heterogenitit auf das von der COy-Phase beanspruchte Reservoir-
volumen hat, wird in der Literatur nicht einheitlich beantwortet. Hovorka et al. (2004)
schlussfolgern, dass das injizierte CO, mit einem groferen Anteil am Gesteinsvolumen
in Kontakt kommt. Hierfiir wurde das Modellvolumen ausgewertet, obwohl das injizierte
COy bereits den Modellrand erreicht hat, der als hydraulisch offen modelliert wurde. Die
Schlussfolgerungen beziehen sich damit eher darauf, wie das Modellvolumen durch das
injizierte CO9 ausgenutzt wird, jedoch nicht auf die Verteilung des gesamten injizierten
COs. Da tiefere Bereiche aufgrund von Heterogenitit verstirkt durchstromt werden, wird
in Hovorka et al. (2004) ein grofseres Modellvolumen von der COy-Phase belegt. Auch
Saadatpoor et al. (2010) simuliert eine grofere Riickhaltung in tieferen Modellbereichen.
Da diese jedoch als freie COo-Phase vorliegt, die {iber der residualen liegt, folgern die

Autoren, dass weniger CO, gelost oder als residuale Phase gebunden wird.

Inwieweit das Reservoirvolumen, welches von der CO,-Phase beansprucht wird, von der
Heterogenitét beeinflusst wird, kann mit den bisher genannten Studien aus zwei Griinden
nicht hinreichend beantwortet werden. Erstens geht aus den meisten Veroffentlichungen
nicht hervor, welchen Einfluss die Injektionsbedingungen (Injektionsdruck und -rate) auf
die Ergebnisse haben, obwohl ein Grofsteil der Migration wihrend der Injektionsphase
erfolgt. Zweitens wurden die Simulationen deterministisch oder mit sehr wenigen Rea-

lisationen durchgefiihrt (siehe Tabelle 3.1'). Damit kénnen zwar die Prozesse beschrie-

'Wurde das heterogene System mit einem homogenen verglichen, wurde dieses zur Anzahl der berech-

neten Realisationen hinzugezahlt.
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ben werden, aber eine generelle Aussage zum beanspruchten Reservoirvolumen ist kaum
moglich, da die Ergebnisse von der betrachteten Realisation des geologischen Modells ab-
hingen. Entsprechend gilt das auch fiir die Anteile an den Riickhaltemechanismen, da
diese wiederum von den Migrationspfaden und dem von der COs-Phase beanspruchten

Reservoirvolumen beeinflusst werden.

3.3 Einfluss der Heterogenitiat auf die Prozesse bei der
CO,-Speicherung unter Beriicksichtigung der Unsi-
cherheiten des geologischen Modells

Deterministische Betrachtungsweisen lassen nur hinreichende Aussagen zum Einfluss der
Heterogenitit auf die CO5-Speicherung zu. Neben dem von der COs-Phase beanspruchten
Reservoirvolumen und den Anteilen an den Riickhaltemechanismen kann auch die maxi-
male Ausbreitung (oder die Ankunftszeit an einem bestimmten Ort) nicht mit nur einer
Realisation des geologischen Modells bewertet werden. So konnen bestimmte Orte, wie
z.B. Storungen, iiber priferenzielle FlieRwege friiher oder auch spiter erreicht werden.
Dieser Aspekt ist besonders fiir die Speichersicherheit relevant. In einem deterministi-
schen Modell kann das Ergebnis je nach gewihlter Realisation des geologischen Modells
unterschiedlich ausfallen. Stochastische Simulationen wurden von Han et al. (2010) und
Jahangiri und Zhang (2010) mit Monte Carlo Simulationen durchgefiihrt. Es wurde ge-

zeigt, dass die Ergebnisse eine hohe Variabilitidt aufweisen kénnen.

Mit den deterministischen Anséitzen wurde meist eine ,reprisentative” Heterogenitit be-
trachtet. Wie in Ambrose et al. (2008) beschrieben, kann die Heterogenitit sehr unter-
schiedlich sein und auf verschiedenen Skalen vorliegen. Zur Beschreibung der Heterogeni-
tat werden daher i.d.R. geostatistische Methoden angewendet, so dass die Heterogenitét
mit entsprechenden Parametern charakterisiert werden kann. Nur in Flett et al. (2007)
wurde ein Parameter, der Sand- zu Tonsteinanteil, untersucht, allerdings nur mit einer
Realisation je Sand- zu Tonstein-Verhéltnis. In den stochastischen Studien von Han et al.
(2010) und Jahangiri und Zhang (2010) wurden mehr Faktoren untersucht, die das geologi-
sche Modell charakterisieren, wie die effektive Permeabilitit, die Varianz der lognormalen

Permeabilititen und die Korrelationslinge.

Die Simulationen in Jahangiri und Zhang (2010) basieren auf einem hypothetischen Grund-
wasserleiter grofer Méchtigkeit (5000 m Linge, ~300 m Michtigkeit). Die modellierten

Heterogenitéiten wurden entsprechend dieser Skala gewihlt (die Korrelationsldngen betra-
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gen z.B. 90 m in vertikaler und 1500 m in horizontaler Richtung). Auf kleiner Skala ist das
Reservoir eher homogen. Damit ist dieses hypothetische Reservoir eher mit Ablagerungen
in Flachkiisten als mit fluviatilen Systemen vergleichbar. Das Modell von Han et al. (2010)
reprisentiert ebenfalls einen sehr méchtigen Aquifer (500 m Lange, ~500 m Méchtigkeit),

jedoch mit einer feineren Heterogenitit (Korrelationsliangen zwischen 10 m und 125 m).

Han et al. (2010) folgern, dass die vertikale Ausdehnung mit zunehmender vertikaler ef-
fektiver Permeabilitdt steigt und die horizontale Ausdehnung mit zunehmender horizon-
taler effektiver Permeabilitit steigt. Die horizontale Ausdehnung der COs-Phase nimmt
auch mit zunehmender horizontaler Korrelationslange zu, auch wenn dieser Effekt nicht
so stark ausgepragt ist. Mit zunehmender Ausdehnung der COs-Phase, unabhingig in
welcher Richtung, steigt auch der Anteil an der residualen COs-Phase.

In den Modellen von Han et al. (2010) variieren meistens zwei Parameter, von denen einer
die effektive Permeabilitéit ist. Da Han et al. (2010) zeigen, dass die effektive Permeabilitit
einen groften Einfluss auf die auftriebsgetriebene Ausbreitung des CO,, und die Riickhal-
temechanismen hat, kann der Einfluss des jeweils anderen Parameters nicht hinreichend
bewertet werden. Han et al. (2010) haben daher zusétzliche Simulationen durchgefiihrt,
bei denen die Varianz der lognormalen Permeabilitiat bei gleicher effektiven Permeabilitat
variiert. Die Ergebnisse ergeben, dass der Einfluss der Varianz der lognormalen Perme-
abilitdt mit diesem Ansatz deutlich geringer ausfillt, auch wenn er noch zu erkennen
war. Han et al. (2010) zeigen, dass mit steigender Varianz der Permeabilitit der residual

gebundene COs-Anteil abnimmt und der geldste und der mobile Anteil zunehmen.

Jahangiri und Zhang (2010) untersuchen den Einfluss diverser Parameter von geosta-
tistisch erzeugten heterogenen Permeabilititsverteilungen auf die raumliche Ausbreitung
und Verteilung des CO,. Die rdumliche Ausbreitung und Verteilung wird als Dispersi-
on zusammengefasst (Kitanidis, 1994). Dabei wird die Ausbreitung (d.h. Anderungen in
Ausdehnung und Deformation) iiber die Lage des Schwerpunktes der CO,-Verteilung und
den mittleren Abstand im Quadrat zum Schwerpunkt beschrieben. Die Verteilung des ge-
16sten CO, entspricht der Anderung des Volumens, in welchem eine CO,-Konzentration
vorhanden ist und wird iiber den Verteilungsindex (,dilution index“) nach Kitanidis (1994)
angegeben. Mit Monte Carlo-Simulationen bestimmen Jahangiri und Zhang (2010) den
Einfluss der mittleren Permeabilitit, der Anisotropie der Permeabilitit, der Varianz der
lognormalen Permeabilitit und der geometrischen Anisotropie (Korrelationsldnge) auf die
Dispersion. Die Autoren zeigen, dass mit Verringerung der Permeabilitdt und Verringe-
rung der Anisotropie (vertikaler zu horizontaler Permeabilitit) der Verteilungsindex steigt,

d.h. dass mehr Reservoirvolumen beansprucht wird. Der Grund wird in der Verzégerung
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des Auftriebs des COs-Gases gesehen, wodurch mehr CO,; mit dem Formationswasser
in Kontakt kommt und mehr CO,y gelést wird. Durch die Losung des COs erhoht sich
die Dichte des Formationswassers. Ein Absinken des COs-geséttigten Formationswassers
konnte jedoch nur mit einer hohen vertikalen Permeabilitdt simuliert werden. Jahangi-
ri und Zhang (2010) folgern weiterhin, dass eine hohere Permeabilitit zu einer gréferen
Ausdehnung des CO, fiihrt, jedoch nicht zwangslaufig auch zu einem hdheren Vertei-
lungsindex (und damit ein groferes beanspruchtes Reservoirvolumen), da dieser in erster
Linie von der vertikalen Permeabilitdt (und damit von der Anisotropie der Permeabili-
tit), die den Auftrieb beeinflusst, abhingt. Hingegen hat die Varianz der lognormalen
Permeabilitat im Mittel nur einen geringen Einfluss auf den Verteilungsindex, der mit zu-
nehmender Varianz etwas steigt. Jedoch steigt die Variabilitidt der berechneten Indizes mit
steigender Varianz der lognormalen Permeabilitéit deutlich. Auch fiir die Ausbreitung wird
eine erhdhte Variabilitéit berechnet, aber keine nennenswerte Anderung im Mittel. Ebenso
beeinflusst die geometrische Anisotropie (Verhéltnis vertikaler zu horizontaler Korrelati-
onsliange) die Dispersion im Mittel kaum, fiithrt aber mit steigendem Verhéltnis zu einer

grofseren Variabilitdt in den berechneten Werten der einzelnen Realisationen.

Die Schlussfolgerungen zur Ausbreitung des COs von Jahangiri und Zhang (2010) bezie-
hen sich auf die Auswertung der Lage des Schwerpunktes und den mittleren Abstand zu
diesem, aber nicht auf die direkte Auswertung der rdumlichen COs-Verteilung, so dass
priferenzielle Fliekwege nicht direkt betrachtet wurden. Der berechnete Schwerpunkt in
horizontaler Ebene (x) ist wenig aussagekriftig, da die laterale Ausbreitung in zwei Rich-
tungen (links und rechts) von der Injektion stattfindet. Da die CO,-Migration in beide
Richtungen gleichwahrscheinlich ist (es wurde keine Neigung der Speicherschicht unter-
sucht), heben sich die Effekte auf, so dass der Schwerpunkt im Mittel auf der Injek-
tionsachse liegt. Empfehlenswert wire eine Betrachtung bzw. Auswertung von nur einer
Modellhélfte (links oder rechts von der Injektionsachse), um die Einfliisse auf die lateralen

Ausbreitung zu erfassen.

3.4 Aktuelle Fragestellungen und Herausforderungen

Die Prozesse in heterogenen Permeabilititsfeldern wurden bereits in einigen Studien qua-
litativ untersucht. Wenig ist jedoch noch iiber die Dimension und die Variabilitit der
Ergebnisse bekannt. Hierfiir ist eine systematische Beschreibung der Heterogenitét mit
charakteristischen Parametern erforderlich. Sie dient als Grundlage der Prozessmodellie-

rung, wie es in Han et al. (2010) und Jahangiri und Zhang (2010) erfolgt ist. Um den
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Einfluss der Heterogenitat bzw. der die Heterogenitét beschreibenden Parameter bewer-
ten zu konnen, sollte keine Uberlagerung von Effekten anderer Parametern auftreten, wie
es bei vielen Simulationen in Han et al. (2010) geschehen ist. Beide Studien beziehen
sich auf méchtige Aquifere (300 m und 500 m), jedoch bieten auch komplexere, fluviati-
le Systeme potentielle Speicherkapazitiaten (Ambrose et al., 2008). Die Rinnenfazies, die
den Injektionshorizont fluviatiler Systeme bildet, weist deutlich geringere Schichtstirken
auf. Die Ausbreitung erfolgt verstirkt unterhalb der Deckschicht und in lateraler Ebene.
Der Einfluss der Heterogenitét dieser Systeme wurde noch nicht systematisch untersucht.
Insbesondere liegt keine umfassende Studie vor, die den Einfluss der Heterogenitét in der

horizontalen Ebene behandelt.

Diese Arbeit wird am Beispiel vom Pilotstandort Ketzin durchgefiihrt, an dem zu For-
schungszwecken COs in das fluviatile System der Stuttgart Formation injiziert wird. Da-
durch besteht die Moglichkeit, die Modellergebnisse mit Messwerten zu vergleichen. Somit
kann die Bandbreite der berechneten Ergebnisse bewertet und ggf. Riickschliisse auf die

tatsdchlich vorhandene Heterogenitit am Pilotstandort gezogen werden.

Dies setzt voraus, dass das am Pilotstandort durchgefiihrte Injektionsregime (Injektions-
druck und -rate) mit den Modellen simuliert wird. Damit kommt diesen Parametern eine
besondere Bedeutung zu. Zum einen liegen dadurch in allen Modellen gleiche Bedingungen
vor, so dass der Einfluss einzelner Parameter ohne eine Uberlagerung mit anderen Effekten
gezielt untersucht wird. Zum anderen werden Prozesse wihrend des Injektionsstadiums
untersucht, wie beispielsweise die Dynamik der CO,-Speicherung auf den Injektionsdruck.

Dies wurde ebenfalls in den vorgestellten Verdffentlichungen nicht durchgefiihrt.
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4 Pilotstandort Ketzin

Die erste europédische Pilotanlage fiir die COs-Speicherung in einem salinen Aquifer auf
dem Festland (onshore) wurde 2008 am Standort Ketzin (Abbildung 4.1), westlich von
Berlin, in Betrieb genommen, um wissenschaftliche Erkenntnisse und erste Erfahrungen
mit der Durchfiihrung und der Uberwachung zu sammeln (Schilling et al., 2009). Die er-

hobenen Daten konnen fiir die Modellerstellung, -kalibrierung und -validierung verwendet

werden.
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Abbildung 4.1: Links: Lage des Pilotstandortes Ketzin im Zentraleuropéischen Becken (grau
dargestellt), verandert nach Forster et al. (2006). Rechts: Lageplan des Standortes zu den néchst-
gelegenen Ortslagen. Abbildung aus Bergmann et al. (2010).

Der Pilotstandort Ketzin ist ausgestattet mit einer Injektions- (CO2 Ktzi 201 /2007, nach-
folgend mit Ktzi201 bezeichnet) und zwei Beobachtungsbohrungen (CO2 Ktzi 200/2007
und CO2 Ktzi 202/2007, nachfolgend mit Ktzi200 und Ktzi202 bezeichnet) sowie zwei
COs-Tanks und einer Pipeline, iiber welche das COy aus den Tanks zur Injektionsboh-
rung transportiert wird (Abbildung 4.2). Die Bohrungen liegen in einem Abstand von

50 m, 100 m und 112 m voneinander entfernt und bilden ein rechtwinkliges Dreieck.

4.1 Geologie

Die geologische Struktur bei Ketzin an der Havel wurde von 1964 bis 1999 von der Ver-
bundnetz Gas AG Leipzig genutzt, um Erdgas in jurassische Sandsteine in 250 m bis
400 m Tiefe zu lagern. In einer Tiefe von iiber 550 m bis 750 m liegt der salzwasserfiih-

rende Grundwasserleiter der triassischen Stuttgart Formation. Diese Struktur wurde fiir
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Abbildung 4.2: Luftbildaufnahme der Pilotanlage in Ketzin

die unterirdische Gas-Speicherung gew#hlt, da der Speicherraum auf einer strukturellen
Hochlage (Antiklinale) liegt (Borm und Forster, 2005). Durch die nach oben gewdlbte
und allseitig geschlossene Struktur wird die Ausbreitung des injizierten Gases begrenzt.
Nach erfolgter Abteufung der neuen Forschungsbohrungen bis 800 m Tiefe im Jahr 2007
konnte die Lage der Stuttgart Formation im Bereich der Pilotanlage mit 630 m bis 710 m
Tiefe angegeben (Prevedel et al., 2008) sowie anhand der Anschnitt- und Kernanalyse die
charakteristischen Werte des Speicherreservoirs abgeleitet werden (Norden et al., 2010).
Die COs-Injektion erfolgt an der Siidflanke der Ketzin Antiklinale. In Abbildung 4.3 ist
ein Siid-Nord-Profil der geologischen Struktur dargestellt.

Seismische Erkundungen ergaben, dass keine von der Seismik detektierbaren geologischen
Storungen in der Ndhe der Injektionsbohrung vorliegen (Juhlin et al., 2007). Ein tektoni-
scher Grabenbruch bis in die Stuttgart Formation wurde am Top der Ketzin Antiklinale
erkannt. Der Graben stellt eine 600 m bis 800 m breite Depression dar und wird als
wZentrale Graben Stérungszone” bezeichnet (Juhlin et al., 2007). Die siidliche Begrenzung
der Storungszone liegt ca. 1,5 km vom Injektionsort entfernt. Da die Storungszone durch
eine 210 m-méchtige undurchlissige Deckschicht verlduft und in der Stuttgart Formation
ein geringerer Uberdruck zugelassen ist als der Uberdruck, mit dem der ehemalige Erd-
gasspeicher betrieben wurde, wird nicht mit einer Fluidstrémung {iber diese Stérung in

hohere geologische Ebenen gerechnet (Juhlin et al., 2007).
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Geologisches Vorprofil im Bereich
der Bohrlochlokationen Ketzin
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Abbildung 4.3: Verecinfachte Darstellung der Geologie der Ketzin-Antiklinale im Siid-Nord-
Schnitt. Dargestellt sind die stratigraphischen und Tiefenbereiche der COy-Speicherformation
und des ehemaligen Gasspeichers. Der lithologische Aufbau wird anhand von Bohrlokationen
angedeutet. Stérungen sind als gestrichelte Linien eingezeichnet. Abbildung modifiziert nach
Férster et al. (2009)

4.2 Stuttgart Formation

Die Stuttgart Formation (frither: Schilfsandstein) wurde vor 231 bis 234 Millionen Jahren
in der Trias-Zeit, im Mittleren Keuper, abgelagert. Sie wird in die Obere, Mittlere und Un-
tere Stuttgart Formation untergliedert (Franz, 2008). Die Untere Stuttgart Formation tritt
gebietsweise als geringmichtige tonig-feinsandige Abfolge auf (sog. ,,Ubergangsschichten®)
und wurde im Raum Ketzin als eine 3-4 m maéchtige tonig-siltige Wechsellagerung mit
dolomitischen Lagen kartiert (Forster et al., 2010). Der obere und mittlere Abschnitt der
Formation ist im gesamten Zentraleuropéischen Becken durch die Ausbildung tonig-siltiger
Uberflutungssedimente (,Normalfazies”) und sandreicher Rinnensedimente (,Flutfazies®)
charakterisiert, welche durch den fluviatilen Transport von Sedimenten aus skandinavi-
schen Liefergebieten gebildet wurden. Die schematische Darstellung der Ablagerungspro-
zesse, die zu diesen Faziesverhéltnissen fiihrt, zeigt Abbildung 4.4. Im Bereich von Rinnen

kann die darunter liegende Schicht durch die Rinnenfazies erodiert sein. Dies betrifft auch
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die der Stuttgart Formation unterlagernde Grabfeld-Formation. Die Stuttgart Formation
wird nach oben durch die Weser-Formation begrenzt, welche zusammen mit der noch dar-
iiber liegenden Arnstadt-Formation ein ca. 210 m-méchtige Aquitard (gering durchléssige
Deckschicht) bildet (Férster et al., 2006).
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Abbildung 4.4: Schema fiir die fluviatile Sedimentation in der Stuttgart Formation (verdndert
nach Beutler et al., 1999). 1. Einschnitt eines Flusstales in die Sedimente der liegenden Grabfeld-
Formation und Auffiillung mit fluviolakustrinen Sedimenten (,,Sandsteinstrang®). 2. Nach Avul-
sion erneuter Einschnitt und teilweise Erosion und Aufarbeitung des ersten Stranges. 3. Flichige
Uberdeckung der eingeschnittenen Sandsteinstringe durch die oberen Schichten der Stuttgart
Formation. Die breitere Verteilung der Flussrinnen fiihrt dazu, dass nunmehr die ,Normalfazies*
der Hochwasserabsétze in den Vordergrund tritt und auch die ehemaligen Hochlagen iiberdeckt.
4. Drei Profilschnitte durch die sich ergebende Schichtfolge. In den ,Sandsteinstringen sind die

Rinnensandsteine vielfach zu méchtigen Werksteinkomplexen verschmolzen. (Beutler et al., 1999)

Die Stuttgart Formation besitzt in Nordostdeutschland eine Michtigkeit zwischen 60 m
und 100 m, wobei zwischen der Rinnenfazies und der Uberflutungsfazies prinzipiell kaum
Méchtigkeitsunterschiede vorliegen (Franz, 2008). Bisher ist es noch nicht méglich, die
interne Struktur dieses Reservoirs mit seismischen Messungen zu erfassen. Fiir die Rin-
nenkorper werden Abmessungen im Bereich von 100 m bis 1000 m Breite, 1 km bis iiber
5 km Lénge und 5 m bis 30 m Michtigkeit angenommen (Juhlin et al., 2007). Die Bohr-
profile der Injektions- (Ktzi201) und der Beobachtungsbohrungen (Ktzi200 und Ktzi202)
sind in Abbildung 4.5 dargestellt. Sie weisen Verdnderungen iiber kurze Strecken in den
geologischen Ablagerungsprozesse auf. Die erkundeten fein- bis mittelkérnigen sandigen,
schluffigen und tonigen Sedimente haben variable Méachtigkeiten (dm bis m) im mittleren
und unteren Bereich der Stuttgart Formation; die méchtigsten Sandsteine (9 bis 20 m)

liegen im oberen Bereich (Forster et al., 2010).
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Abbildung 4.5: Bohrprofile Ktzi200, Ktzi201 und Ktzi202. In der ersten Spalte ist die Bohr-

lochkomplettierung (nach Prevedel et al., 2008) mit dem zementierten Ringraum (grau), in der

zweiten Spalte die geologischen Profile (nach Férster et al., 2010), in der dritten Spalte das

Kaliber-Log und in der vierten Spalte die Permeabilitdten (nach Norden et al., 2010) dargestellt.

Dabei bedeuten: Kreissymbole am Kern gemessene Permeabilitit, griine Linie nach Coates be-

rechnete Permeabilitit, blaue Linie aus der Bohrlochmessung der kernmagnetischen Resonanz
(NMR) abgeschétzte Permeabilitit. Abbildung aus Wiese et al. (2010), modifiziert nach Norden
et al. (2010).
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4.3 Injektionshorizont der CO,-Speicherung (Rinnenfa-

zies)

Innerhalb der Stuttgart Formation am Pilotstandort Ketzin sind die oberen Rinnensand-
steine zur Injektion und Ausbreitung des COs geeignet, da sie die groften effektiven
Porosititen aufweisen (Forster et al., 2010). In den Bohrungen Ktzi200 und Ktzi201 liegt
die obere Sandsteineinheit in Tiefen von ca. 635 m bis 651 m und bildet die méchtigs-
te erbohrte Sandsteineinheit (Abbildung 4.5). Sie wird durch eine Anhydrit-Zementation
in zwei permeable Sandsteinlagen unterteilt. Aufgrund der sich nahezu entsprechenden
geologischen Ausbildung der oberen Sandsteine in der Ktzi200 und Ktzi201 wird da-
von ausgegangen, dass diese Sandsteinlagen Teil derselben Rinnensysteme sind. Dabei
wird vermutet, dass die zementierte Zwischenschicht zwei eigenstdndige Rinnen separiert
(Forster et al., 2010). In der Bohrung Ktzi202 befindet sich die obere Sandsteineinheit in
Tiefen von ca. 627,5 m bis 635 m. Die Bohrung liegt nicht wie die Bohrungen Ktzi200
und Ktzi201 auf demselben Strukturniveau, sondern strukturhéher. Die Zuordnung die-
ser Sandsteine zu den in den Bohrungen Ktzi200 und Ktzi201 unterschiedenen Rinnen ist

bisher nicht moglich.

4.3.1 Reservoirbedingungen

Geméf der Druck- und Temperatur-Logs im Juni 2008 (vor Beginn der COq-Injektion)
betrigt der Formationsdruck ca. 6,2 MPa und die Temperatur ca. 34°C in 640 m Tiefe.
Der maximal erlaubte Injektionsdruck ist auf 8,5 MPa an der Injektionsstelle festgesetzt
worden (Martens et al., 2011). Betrachtungen der Druckentwicklung kénnen daher auf
einen Druckbereich zwischen 6,2 MPa und 8,5 MPa am Injektionsort beschrankt werden.
In den Tiefenproben wurde eine Gesamtmenge von ca. 235 g/1 an geldsten Stoffen gemes-
sen (Wiirdemann et al., 2010). Die Salinitit in Ketzin ergibt sich nach Gl. 2.2 bei 6,2 MPa

und 34 °C aus der Gesamtmenge an gelosten Stoffen zu rund 20 Gew.-%.

4.3.2 Fluideigenschaften

Der Reservoirdruck liegt mit 6,2 MPa unterhalb, aber nahe am kritischen Druck von CO,
(~ 7,4 MPa). Bei einer Druckédnderung aufgrund der COs-Injektion von 6,2 MPa in den
iiberkritischen Druckbereich kommt es zu keiner Phasenumwandlung des CO, wie bei ei-

nem Ubergang iiber die Phasengrenze zwischen gasférmigem und fliissigem CO,, weil die
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Reservoirtemperatur mit 34 °C oberhalb der kritischen Temperatur von COy (~ 31°C)
liegt (siche Abbildung 2.3). Dennoch resultiert aus der Druckerh6hung von 6,2 MPa auf
max. 8,5 MPa eine deutliche Dichteinderung von 171 kg/m? auf bis zu 645 kg/m?, d.h.
eine fast vierfache Erhéhung (Abbildung 4.6 a). Die Viskositit kann gleichermafen von
0,018 mPas auf bis zu 0,049 mPas um fast den dreifachen Wert erhéht werden (Abbil-
dung 4.6b). Aufgrund der hohen Salinitét sind die Dichte und die Viskositit des Forma-
tionswassers in der Stuttgartformation mit 1138 kg/m? bzw. 1,488 mPas besonders hoch
(Abbildung 4.6 a und b). Unter den Bedingungen am Pilotstandort Ketzin (34 °C) betrigt
die maximale Loslichkeit von NaCl nach Gl. 2.3 0,266 kg/kg, weshalb eine Dichtednderung

des Formationswassers nach Injektionsbeginn durch gelostes CO, vernachléssigbar gering

ist.
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Abbildung 4.6: Verédnderung (a) der Dichte und (b) der dynamischen Viskositidt von CO; und
Grundwasser in Abhéngigkeit des Druckes am Pilotstandort Ketzin (34°C). Ebenfalls dargestellt
(in schwarz) sind Dichte bzw. Viskositit entlang der Siede- und Kondensationslinie sowie am
kritischen Punkt von COs.

Die Dichte des injizierten COy betrigt unter Reservoirbedingungen ca. ein Siebtel der
Dichte des salinen Grundwassers und ist stark von den lokalen Druckverhéltnissen (und
damit vom Injektionsregime) abhéngig, weil die Druckbedingungen im stark kompressi-
blen Bereich liegen (Abbildung 4.6 a, vgl. auch Abbildung 2.4 ¢). Dadurch verringert sich
die Dichtedifferenz, so dass die Dichte des CO, unter maximalem Injektionsdruck bereits

weniger als die Hélfte der Dichte des Formationswassers betragt. Aus der hohen Dichtedif-
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ferenz, besonders ohne oder unter geringen Injektionsdriicken, kann gefolgert werden, dass
der Auftrieb von COs einen entscheidenden Beitrag zur Dynamik der COy-Speicherung

in Ketzin liefert.

Die Viskositit des CO, ist unter Reservoirbedingungen ca. 80-fach geringer als die des
Formationswassers. Sie erhoht sich bei maximalen Injektionsdruck, wobei eine hohe Vis-
kositatsdifferenz zum Formationswasser (30-fach geringer) bestehen bleibt. Die hohe Vis-
kositatsdifferenz ist keine Besonderheit von Ketzin, sondern charakteristisch fiir die meis-
ten COq-Speicher (logarithmische Darstellung der Viskositdt in Abbildung 2.4b). Das
bedeutet, dass in der CO,-Speicherdynamik in salinen Aquiferen priferenzielle Flielswege

begiinstigt sind, welche wiederum von der Heterogenitit der Speicherformation abhéngen.

4.3.3 Loslichkeit von CO, im Formationswasser

In Ketzin betrigt die Loslichkeit von CO5 im Formationswasser aufgrund der hohen Sali-
nitdt von ca. 0,2 Gew-% zwischen 0,020 kg/kg und 0,022 kg/kg (Abbildung 4.7 a). Unter
maximalen Injektionsbedingungen von 8,5 MPa ist damit zu rechnen, dass bei einer Po-
renraumsittigung der wassrigen Phase von beispielsweise 50 % etwa 10 % des injizierten
CO; gelost vorliegen (Abbildung 4.7b). Mit sinkendem Druck nach Injektionsende steigt
der Anteil des gelosten COq auf fast 30 % (bei 6,2 MPa) an, da die COy-Dichte sinkt und
daher die COo-Phase expandiert. Das bedeutet, dass bei gleichbleibender COs-Masse ein
groferes Reservoirvolumen zur Speicherung der COo-Phase in Anspruch genommen wird.
Dadurch wird eine grofsere Kontaktfliche zum Formationswasser geschaffen, so dass ein

grokerer Anteil der COs-Phase in Losung geht.

Sinkt die Sattigung der wassrigen Phase durch den Verdréngungsprozess beispielsweise auf
20 %, sinkt der geloste COq-Anteil unter 5 % (Abbildung 4.7b). Bei dieser Wasserséttigung
(Sw = 20%) ist die Anderung des geldsten Anteils bei einer Druckinderung geringer als
bei der héheren Sattigung (S, = 50 %). Das bedeutet, dass der Anteil am injizierten COs,
welcher im Formationswasser gelGst ist, unter Reservoirbedingungen am Pilotstandort

Ketzin sehr stark vom vorhandenen Druck und der Wassersittigung abhangt.

4.3.4 Permeabilitat und Porositat

Die hydraulischen Charakterisierungen aus dem umfassenden Bohrloch-Logging und Kern-

analyse Programm, welche detailliert in Norden et al. (2010) beschrieben sind, ergeben
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Abbildung 4.7: Verdnderungen im gelosten CQOy iiber den Druck fiir Reservoirbedingungen
am Pilotstandort Ketzin. (a) Massenfraktion gelostes COq im Grundwasser und (b) Anteil an

geléstem COs von der gesamten injizierten COo-Menge bei 20 %, 50 % und 80 % Wasserséittigung.

heterogene Verteilungen mit Porositidten im Bereich von 5% bis > 35% und Permea-
bilitdten zwischen 0,02-107'° m? und > 5000107 m? in den sandigen Bereichen der
Stuttgart Formation. Zusétzlich wurde eine Klinkenberg Korrektur (Klinkenberg, 1941)
fiir die Permeabilitdt in Abhéngigkeit vom durchstromenden Fluid (Gas oder Salzwasser)
von Norden et al. (2010) durchgefiihrt. Das Verhéltnis zwischen der vertikalen zur hori-
zontalen Permeabilitit wird in Frykman et al. (2006) mit 1/3 angegeben. Die effektive
Porositét liegt nach Forster et al. (2010) zwischen 20 % und 25 %.

Ergédnzend zu den Kernanalysen wurden hydraulische Feldversuche zur Reservoircharak-
terisierung durchgefiihrt. Aus diesen ergeben sich Permeabilititen zwischen 50-1071° m?
und 100-107' m?, die geringer als die gemessenen Kern-Permeabilititen sind (Wiese
et al., 2010). Gemék einer Zusammenstellung von Literaturdaten in Clauser (1992) erge-
ben jedoch Pumptestauswertungen normalerweise hhere Permeabilitdten als Kernanaly-
sen (Clauser, 1992). Der Grund fiir das ungewohnliche Ergebnis der Stuttgart Formation

in Ketzin konnte noch nicht abschliefsend geklart werden.

4.3.5 Kapillardruck

Mit Zentrifugen-Experimenten wurden Kapillardruck-Sattigungskurven fiir den Draina-
geprozess bestimmt. Hierfiir wurde Salzwasser als benetzendes und Decan als nicht-benet-

zendes Fluid verwendet. Ergénzend wurden mit Quecksilberinjektionen Porenradienver-
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Tabelle 4.1: Parameter des Injektionshorizontes am Pilotstandort Ketzin

Parameter Einheit Wert Quelle

Reservoirdruck [MPal 6,2

max. Injektionsdruck [MPal 8,5 Martens et al. (2011)
Reservoirtemperatur [°C| 34

Salinitét lg/1] 235 Wiirdemann et al. (2010)
eff. Porositét [%] 20-25 Forster et al. (2010)

Horizontale Permeabilitat (k,) [107'° m?] 0,02 -~ > 5000 Norden et al. (2010)
eff. Permeabilitit (Pumptest)  [107'° m?| 50 — 100 Wiese et al. (2010)

Anisotropie k,/kj, |-] 1/3 Frykman et al. (2006)
Klinkenberg Parameter [Pa™] 1,62338-10° aus Norden et al. (2010)
abgeleitet

teilungen gemessen und daraus Drainage-Kapillardruckkurven ermittelt. Diese wurden fiir
das System aus Salzwasser und COs umgerechnet, um die Kapillardruckkurven aus den
Zentrifugen-Experimenten zu priifen und die Porenwassersittigung abzuschétzen (Scher-
penisse und Maas, 2009). Aus mehreren so bestimmten Kurven wurde eine mittlere Ka-
pillardruck-Sattigungskurve fiir die numerische Modellierung empfohlen, welche auf eine
Porositit ¢ = 0, 31 und eine Permeabilitit k1 = 850 - 107° m? bezogen ist. Die Parameter
fiir die empfohlene Bezichung in der Formulierung von Brooks und Corey (1964) (Gl. 2.10)
enthélt Tabelle 4.2. Mit den Bezugsgroken ¢, und k; kann der Kapillardruck gem. Le-
verett (1941) nach Gl. 2.15 auf eine andere Porositit und Permeabilitét (z.B. ¢ = 0,25
und ko = 60 - 107! m?) skaliert werden. Die Kapillardruck-Séttigungsbeziehungen sind in
Abbildung 4.8 a aufgetragen.

Tabelle 4.2: Residuale Séttigungen fiir Wasser (S,,») und Brooks und Corey (1964) Modellpara-
meter (A\pc und Py, GL. 2.10) fiir die in Scherpenisse und Maas (2009) empfohlene Kapillardruck-

Sattigungsfunktion von Ketzin fiir zwei verschiedene Porosititen/Permeabilititen.

Bezugs-
Sur ABC P, Porositat Permeabilitat
-] -] [Pal -l [m?]
0,125 1,011613 4183 0,31 850 10~

0,125 1,011613 14140 0,25 60 10715
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Abbildung 4.8: Darstellung von (a) Kapillardruck-Sattigungsbeziehungen fiir den Pilotstand-
ort Ketzin nach Brooks und Corey (1964) (Gl. 2.10, Tabelle 4.2) fiir zwei verschiedene Poro-
sitdten/Permeabilitdten und (b) Messwerte und relative Permeabilitédt-Sédttigungsbeziehungen
(Gl 4.1, mittlere Werte aus Tabelle 4.3) fiir COy und Wasser fiir den Pilotstandort Ketzin aus
Scherpenisse und Maas (2009).

4.3.6 Relative Permeabilitat

Stationdre Messungen der relativen Permeabilitidt wurden an Ketzin-Kernen mit In-situ
Rontgen-Sattigungsmessungen vorgenommen (Scherpenisse und Maas, 2009). Um die Po-
renwassersattigung und die relative Permeabilitdt bei geringen Sdttigungen zu bestim-
men, sind Zentrifugen-Drainage Experimente durchgefiihrt worden. Fiir die detaillierte
Dateninterpretation wurden die Experimente simuliert und daraus relative Permeabilitéts-

Sattigungsbeziehungen mittels der Formulierung

e " Sw—Swr )
W - T,W,ep 1—Sw.r

L ) g \neo, (4.1)
r,CO2 — r,CO2.ep \ 128, . —Sw »

mit den Parametern aus Tabelle 4.3 abgeleitet (Scherpenisse und Maas, 2009). Dabei wur-
de die residuale Wassersattigung an das Ergebnis der Kapillardruckmessungen angepasst.
Die Kurven und die Messwerte sind fiir die mittleren Werte aus Tabelle 4.3 in Abbildung
4.8 b dargestellt.
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Tabelle 4.3: Empfohlene Parameter (Gl. 4.1) fiir die relative Permeabilitit in Ketzin (Scherpe-
nisse und Maas, 2009)

{ kr,i,ep Sz r n;

)

w 1,0 0,10-0,20 5,0-6,0
CO, 08-09 003-007 1,0-1,5

4.4 Betrieb der Pilotanlage

Mit der Injektion von COy wurde Ende Juni 2008 begonnen. Es ist geplant, eine Menge
von ca. 60.000 t COy zu verpressen. Davon wurden bereits ca. 36.000 t bis Ende Juni
2010 injiziert (Martens et al., 2011). Das fiir das Pilotprojekt verwendete COy besitzt
Lebensmittelqualitit. Die injizierte COy-Menge wird stiindlich protokolliert. Die daraus
abgeleiteten Injektionsraten der ersten 500 Tage sind in Abbildung 4.9 zusammen mit dem
jeweils gemessenen Injektionsdruck dargestellt. Der gemessene Druck wurde auf eine Teufe
von 640 m bezogen, da sich der Drucksensor in 550 m und damit oberhalb der Injektion
befindet. Die Druckrelaxationen ergeben sich aus den Injektionsunterbrechungen, welche

betriebsbedingt oder aufgrund von Messkampagnen durchgefiihrt wurden.
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Abbildung 4.9: Injektionsregime der Pilotanlage Ketzin
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4.5 Eingesetzte Uberwachungsmethoden (Monitoring)

Messverfahren aus der Ol- und Gasindustrie sowie beim Umgang mit fliissigen Abfall-
stoffen werden am Pilotstandort Ketzin auf ihre Anwendbarkeit fiir die COy-Speicherung
getestet (Schilling et al., 2008). Die gewonnenen Messergebnisse sollen zur Evaluierung
der numerischen Modelle verwendet werden. Hierfiir ist eine Bewertung der Messverfahren
und Ergebnisse in Bezug auf ihre Messgenauigkeit und raumliche Auflésung erforderlich.
Zu den Uberwachungsmethoden (Abbildung 4.10) ziihlen geophysikalische und geochemi-
sche Messungen in den Bohrungen und von der Erdoberfliche, sowie die Untersuchung
von Wasserproben (Giese et al., 2009). Zu den geophysikalischen Messungen zéhlen seis-
mische Messungen, elektrische Widerstands-Tomographie (ERT), Druck- und Tempera-
turmessungen. Die Analyse der Gase in den Bohrungen erfolgt durch einen Gasmembran-
sensor und Tiefenproben des Formationswassers, welche im Labor auf dessen geochemi-
sche Zusammensetzung und Biozénose untersucht werden. Mit allen Verfahren wurden
vor Beginn der Injektion von der CO,-Speicherung unbeeinflusste Referenzmessungen
durchgefiihrt. Die numerischen Berechnungen in dieser Arbeit wurden isotherm sowie oh-
ne Betrachtung chemischer Reaktionen mit Ausnahme von HyO-CO,-Loslichkeiten und
Lésungs-Ausfallungsgleichgewichten von NaCl als reprisentatives Salz durchgefiihrt. Die
Referenzmessungen der Temperatur und der chemischen Analyse wurden als Fingangs-
daten verwendet. Die seismischen und geoelektrischen Messungen, sowie die Messung der
Ankunftszeiten mit dem Gas-Membran-Sensor sind fiir die Bewertung der Modelle rele-

vant und werden daher kurz erlautert.

4.5.1 Seismisches Monitoring

Eine 3D-Oberflichenseismik im Jahr 2005 wurde zur Untergrunderkundung und als Re-
ferenzmessung vor Beginn der COq-Injektion durchgefithrt (Juhlin et al., 2007). Beim
Auftreten einer Gasphase im wassergesittigten Reservoir verdndern sich die elastischen Ei-
genschaften der Gesteinsschichten. Es kommt zu einer Verringerung der seismischen Kom-
pressionswellengeschwindigkeit, wodurch es zu ldngeren Laufzeiten (velocity pull down)
darunter liegender Reflektoren und einer erhéhten Reflexionsamplitude (amplitude brigh-
tening) kommt (Schilling et al., 2008). Da in der Referenzmessung vor Injektionsbeginn
die Restgasverteilung des ehemaligen Gasspeichers oberhalb der Stuttgart Formation gut
sichtbar war, wird angenommen, dass auch die Ausbreitung des COs in der Stuttgart

Formation gut mit den seismischen Wiederholungsmessungen iiberwacht werden kann
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Abbildung 4.10: Schematische Darstellung des Uberwachungsprogramms in Ketzin (Quelle:
GFZ). Die seismischen Methoden beinhalten sowohl Oberflichenmessungen, Bohrlochmessungen
(Crosshole-Tomographie), als auch kombinierte Oberflichen-Bohrlochmessungen. Das Konzept
der permanent installierten Uberwachungssysteme in den Bohrungen beinhaltet Temperaturmes-

sungen, ein vertikales Elektrodenarray und Druckmessungen im Steigrohr der Injektionsbohrung.

(Schilling et al., 2008).

Die horizontale Auflssung der Oberflichenseismik wird von der Groke der Fresnelzone! be-
stimmt, die fiir die Stuttgart Formation ungefihr 250 m betrigt (Kazemeini et al., 2010).
Vertikale Variationen in der Gasverteilung sind auch bei grofien Mengen nur schwer aufzu-
16sen, da nur eine effektive Gasséttigung iiber das Reservoir (bzw. zwischen zwei Reflekto-
ren) mit Hilfe des velocity pull down Effekts? bestimmt wird (z.B. Chadwick et al., 2010).
Geophysikalische Modellierungen zeigen, dass auch sehr gering méchtige Gasschichten de-
tektierbar sind (Bergmann et al., 2010), wobei eine Méchtigkeit unter ca. 2-3 m (abhéngig

von der Datenqualitit) in der Stuttgart Formation nicht mehr detektiert werden kann.

!Die Fresnelzone definiert die laterale Ausdehnung der Zone, innerhalb derer sich gestreute und re-

flektierte seismische Wellen gegenseitig konstruktiv iiberlagern (relativ zu einem definierten ,Strahlweg®).
2Velocity pull down bedeutet, dass ein unter dem Reservoir liegender (ebener) Reflektor in Folge von

Gasinjektion im Reservoir nach ,unten“ verschoben wird, weil die seismische Geschwindigkeit im Reservoir

zuriickgegangen ist.
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Vertikale Strukturen der Gasverteilung kénnen hingegen mit der Oberflichenseismik nicht
oder nur begrenzt erfasst werden und damit auch die Machtigkeit der Gasschicht. Um die
Auflésung im Umfeld der Injektion zu verbessern, werden weitere seismische Methoden
angewandt. Dazu gehoren Messungen zwischen den Bohrungen (Crosshole-Tomographie),
als auch kombinierte Oberflichen-Bohrlochmessungen (Moving Source Profiling - MSP
und Vertical Seismic Profiling - VSP). Da sich die Messergebnisse der letztgenannten Me-
thoden zur Zeit dieser Arbeit noch in Bearbeitung befanden, wird darauf nicht weiter
eingegangen. Eine Wiederholungsmessung der 3D-Oberflachenseismik wurde im Herbst
2009 durchgefiihrt. Die berechnete Amplitudendifferenz zur Referenzmessung ist in Ab-
bildung 4.11 dargestellt. Differenzen bis zu 0,5 kénnen durch Rauschen verursacht sein, ab

einem Wert von 0,5 wird von einer vorhandenen COq-Phase ausgegangen (Ivanova et al.,
2012).
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Abbildung 4.11: Amplitudendifferenz der seismischen Messungen im Herbst 2009 zur Refe-

renzmessung vor Injektionsbeginn. Werte aus Ivanova et al. (2012).

4.5.2 Geoelektrisches Monitoring

Bei der Elektrischen Widerstands-Tomographie (Electrical Resistivity Tomography - ERT)
wird eine Vielzahl von Messungen zwischen Elektroden in den Bohrungen vorgenom-
men, aus denen eine rdumliche Verteilung des spezifischen elektrischen Widerstandes
der Speicherformation berechnet wird (Schilling et al., 2008). Da der spezifische elektri-

sche Widerstand durch die COs-Phase im salinen Formationswasser in Abhéngigkeit von
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der CO,-Gassattigung erhdht wird, sind Riickschliisse von den Messungen auf die COs-
Ausbreitung moglich. Der Nachweis von gelstem CO, iiber Widerstandsmessungen ist
ebenfalls denkbar, jedoch aufgrund der geringeren zu erwartenden Widerstandsdnderung
schlechter nachweisbar (Schilling et al., 2008). Die Sattigungs-Widerstands-Beziehung ist
vom Reservoirgesteins und vom Formationsfluid abhéngig. Sie wurde fiir die Stuttgart-
formation unter in-situ-Bedingungen an zwei Bohrkernproben im Labor bestimmt sowie
iiber empirische Formeln mit Hilfe der Archie Gleichung abgeschétzt (Kiessling et al.,
2010).

Die Widerstandsmessungen in Ketzin erfolg-
ten iiber jeweils 15 ringformige, fest und per-

manent installierte Stahlelektroden in jeder

~600 Bohrung. Die Elektroden sind im Abstand
-625 von 10 m auf der Bohrlochverrohrung an-
T _es0 - geordnet. Uber zwei beliebig wihlbare Elek-
% e | i troden (Stromdipol) wird ein Gleichstrom in
= das Reservoir eingespeist und die resultie-
=700 ~ rende Spannung zwischen unterschiedlichen
Elektrodenpaaren (Spannungsdipol) gemes-
FrTT sen. Daraus wird dann eine rdumliche Ver-

010 30 50

: teilung des spezifischen Widerstandes zwi-
Entfernung von Ktzi201 [m]
schen den Bohrungen berechnet (Kiessling

Abbildung 4.12: Quotient der geoelektri- et al, 2010). Zusitzlich werden Messun-

schen Messung 86 Tage nach Injektionsbeginn gen an der Geléndeoberflache und zwischen

sur Referenzmessung (Werte von Schmidt- der Gelédndeoberkante und den Bohrungen

Hattenberger, unveréffentlichte Daten). Dar- durchgefiihrt, welche zeitlich mit den seismi-

gestellt ist der Schnitt zwischen Ktzi201 und schen Messungen abgestimmt sind, um eine

Kt2i200. Vergleichbarkeit der Methoden zu erhalten

(Kiessling et al., 2010). Fiir die kombinierten
Oberflaiche-Bohrloch-Messungen werden geoelektrische Dipole mit einer Dipollinge von
ca. 150 m in regelméfkigen Abstdnden zur Injektionsbohrung auf der Geldndeoberfliche
aufgesetzt. An jeweils einem Dipol werden elektrische Strome in den Boden eingespeist,
wihrend an den anderen Dipolen sowie zwischen unterschiedlichen Elektrodenpaaren im
Bohrloch die Spannung gemessen wird. Aus den Messwerten wird der spezifische elektri-
sche Widerstande innerhalb des Halbraumes der Oberflichenanordnung berechnet (Kiess-

ling et al., 2010). Es ist davon auszugehen, dass die Messfehler fiir Stromstérke und
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Spannung bei geschickter Auswahl der Elektrodenkonfiguration unter zwei Prozent liegen
konnen. Die rdumliche Auflésung ist abhéngig von den vorliegenden Widerstandsdifferen-
zen vor und wihrend der Injektion sowie den Elektrodenabstinden (Schilling et al., 2008).
Sie wird grob mit dem halben Elektrodenabstand (5 m in den Bohrléchern) abgeschétzt.
Abbildung 4.12 zeigt das Ergebnis einer Messung zwischen der Injektionsbohrung Ktzi201
und der Beobachtungsbohrung Ktzi200, 86 Tage nach Injektionsbeginn. Der gemessene
spezifische elektrische Widerstand ist als Quotient bezogen auf die Referenzmessung an-
gegeben. Es ist eine deutliche Erh6hung des spezifischen Widerstandes im Teufenbereich
zwischen 630 m und 650 m zu erkennen, welche auf die vorhandene COs-Phase schliefien

lisst. Weitere Messergebnisse sind in Schmidt-Hattenberger et al. (2011) dargestellt.

4.5.3 Geochemisches Monitoring

Zur kontinuierlichen Detektion, Analyse und Beprobung der Gaszusammensetzung in den
Beobachtungsbohrungen und zur Charakterisierung des natiirlichen Formationsfluids vor
Injektionsbeginn wurden zwei Gas-Membran-Sensoren (GMS) im Bereich der Filterstre-
cken der Bohrungen eingesetzt. Die im Formationsfluid vorhandenen (gelsten) Gase dif-
fundieren im Bohrloch durch eine Membran und werden mit einem Trigergasstrom (Ar-
gon) iiber eine Kapillare an die Oberfliche transportiert (Zimmer et al., 2011). Dort
werden mit einem Massenspektrometer die Gase Stickstoff, Sauerstoff, Argon, Kohlendi-
oxid, Methan, Helium und Wasserstoff kontinuierlich in einminiitigen Intervallen in einem
Konzentrationsbereich von 0,0001 Vol.- % bis 100 Vol.- % bestimmt (Schilling et al., 2008).

Mit dieser Methode wurde vom Gas-Membran-Sensor die Ankunft des injizierten COq
nach 21 Tagen und ca. 500 t injizierter COo-Menge an der ersten Beobachtungsbohrung
Ktzi200 in 50 m Entfernung gemessen. Die Ankunft an der zweiten Beobachtungsbohrung
Ktzi202 in 112 m Entfernung wurde 270 Tage nach Injektionsbeginn und ca. 11.000 t
injiziertem COy detektiert (Wiirdemann et al., 2010).
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5 Simulation der CO,-Speicherung in hetero-

gene Aquifere

In der Hydrogeologie bewirkt die rdumliche Variabilitat der Reservoireigenschaften ei-
ne grofse Komplexitit. Dem gegeniiber steht eine begrenzte Anzahl an Messwerten, wo-
durch eine deterministische Beschreibung der Hydrogeologie kaum moglich ist (Rubin,
2003). So kann z.B. hédufig keine Aussage iiber die genaue Permeabilititsverteilung in ei-
nem Grundwasserleiter oder Reservoir erfolgen. Deterministische Modelle sind daher mit
grofen Unsicherheiten behaftet (Zhang, 2002). Aus diesem Grund wird die Heterogenitit
natiirlicher Formationen im geologischen Modell mittels statistischer Verfahren erstellt.
Mit diesen wird beispielsweise nicht ein Permeabilitdtswert k(x) an einem Ort x angege-
ben, sondern eine Verteilungsfunktion fiir die Permeabilitat. Unter Beriicksichtigung der
rdumlichen Variabilitit der Permeabilitit konnen aus dieser zuféllige Permeabilititsfelder
erzeugt werden, welche mogliche Realisationen der Heterogenitdt der Permeabilitdt abbil-
den. Die Weiterfithrung der geostatistischen Grofen in der Prozessmodellierung mit einem
stochastischen Ansatz ist daher nur konsequent, anstatt sich auf ein deterministisches
geologisches Modell zu verlassen. Die rdumlich verteilten Parameter, die das hydrogeolo-
gische System charakterisieren, wie Permeabilitidt, werden im stochastischen Modell als
Zufallsfunktionen der Raumkoordinate (x,y,z) beschrieben. Die Bilanzgleichungen fiir die
Masse und ggf. fiir die thermische Energie in der Stromungs- und Transportmodellierung
miissen damit als stochastische Differentialgleichungen gelést werden. Die Losung ergibt
Wahrscheinlichkeitsverteilungen der abhangigen Variablen wie Druck und Sittigung, die

ebenfalls von der Raumkoordinate abhéngen.

5.1 Monte Carlo Methode

Das einfachste Verfahren die Dynamik der Mehrphasenstrémung im stochastischen Kon-
text zu modellieren, bietet die Monte Carlo Methode. Mit dieser werden wiederholt die
heterogenen Parameter (z.B. Permeabilitit) auf ein Modellgebiet mit Zufallsfunktionen
verteilt, die den mdglichen Rahmen der Felddaten widerspiegeln. Jede zufillig erzeugte
Realisation wird verwendet, um die Prozesse wie Strémung und Transport zu untersuchen.
Die Ergebnisse werden schliefslich ausgewertet, um statistische Grofen wie Mittelwert und
Varianz oder Wahrscheinlichkeiten der abhéngigen Variablen (z.B. CO,-Séttigung und
Ankunftszeiten) zu erhalten. Die Monte Carlo Methode ist aufgrund der vielen Realisa-

tionen sehr zeitaufwindig, hat aber den Vorteil, dass vorhandene numerische Programme
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wie TOUGH2, Mufte, Eclipse verwendet werden konnen. Analytische Lésungen zur Be-
schreibung der COqo-Ausbreitung (z.B. Nordbotten et al., 2005) unterliegen einer Reihe
von Vereinfachungen wie einer konstanten CO,-Séttigung und sind nicht geeignet, die

Dynamik der COo-Speicherung in heterogenen Reservoiren zu untersuchen.

5.2 Extremszenarien

Sind die maximalen Auswirkungen von Heterogenititen wie die maximale Reichweite oder
die fritheste Ankunftszeit von Interesse, besteht unter bestimmten Bedingungen die Mog-
lichkeit, die Untersuchung anhand von Extremszenarien durchzufiihren. Dies bietet sich
insbesondere bei Strukturheterogenititen und Faziesverteilungen an, wenn die Betrach-
tungsskala im Vergleich zur geologischen Struktur klein ist, wie am Pilotstandort Ketzin.
Im Bereich der Erkundungsbohrungen im Abstand bis zu 112 m besteht nur eine begrenzte
Variabilitat der Faziesverteilung innerhalb der Stuttgartformation, da die Lage der Sand-
steine in den Bohrungen bekannt ist. Die Erstellung von Extremszenarien reduziert den

Rechenaufwand im Vergleich zu einer Monte-Carlo-Simulation erheblich.

5.3 Erstellung heterogener Permeabilitatsfelder mit geo-

statistischen Methoden

Die Geostatistik behandelt die rdumlichen Variabilitdt von ortsabhéngigen Variablen wie
der Permeabilitat. Mit geostatistischen Methoden kénnen verschiedene, rdumlich verteilte
Permeabilititsfelder erzeugt werden, welche in die numerischen Modelle der Prozessmo-
dellierung eingehen, indem aus den Permeabilititsfeldern die Gitterbelegung mit diesem
Parameter erfolgt (Schafmeister, 1999). Die erzeugten heterogenen Permeabilitétsfelder
sind iiber ihre geostatistischen Kenngrofsen definiert. Diese stammen zum einen aus der
Verteilungsfunktion der Permeabilitidt und zum anderen aus dem Modell der rdumlichen

Variabilitiat, welches unter anderem mit dem Semivariogramm beschrieben wird.

5.3.1 Verteilungsfunktion der Permeabilitat

Die Permeabilitit wird in der stochastischen Simulation als Zufallsvariable betrachtet,

welche mittels einer Verteilungsfunktion beschrieben wird. Die Verteilungsfunktion wird

iiber ihre statistischen Momente charakterisiert. Dem Mittelwert p und der Varianz o2
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kommen dabei die grofite Bedeutung zu. Die Momente werden anhand gemessener Permea-
bilitdten geschitzt, wobei angenommen wird, dass die Verteilungsfunktion nicht vom Ort
abhéngt (Stationaritét). Die bekannteste Verteilungsfunktion ist die Normalverteilung. Da
die Permeabilitdt in der Regel eine linksschiefe Verteilung aufweist (Schafmeister, 1999),
wird eine Lognormal-Transformation durchgefiihrt. Dabei wird eine standard-normal ver-
teilte Zufallsvariable X iiber eine normal verteilte Variable (entspricht der logarithmierten
Permeabilitit In k) mit dem Erwartungswert ), und der Varianz o, in eine lognormal

verteilte Variable Z mit dem Erwartungswert p, und der Varianz o2 {iberfiihrt:

7 — elbmitomy - X) (5.1)

Der Erwartungswert p, der Variable Z ergibt sich aus dem Erwartungswert pu,, und der

Varianz o7, der Normalverteilung zu

Mz — 6(Mll)k+a'121]k/2). (52)

Damit entspricht der Erwartungswert p, dem arithmetischen Mittel (siehe Anhang A)
und der Wert etmt dem geometrischen Mittel (siche Anhang A) der Permeabilitéiten.
Bei der Erstellung der Permeabilititsfelder werden die Parameter u, bzw. p, . und o,

entsprechend der angestrebten Verteilung gewahlt.

5.3.2 Raumliche Variabilitat

Die rdumliche Variabilitit der Permeabilitéit (oder anderer standortabhéngiger Variablen)
kann iiber die rdumliche Kovarianz beschrieben werden. Zusammen mit der Verteilungs-
funktion ergibt sich eine rdumliche Verteilungsfunktion, welche in der stochastischen Si-
mulation als rdumliche Zufallsfunktion dargestellt wird. Wenn nur eine begrenzte Zahl an
Messwerten vorhanden ist, werden oft zwei vereinfachende Annahmen der Geostatistik
verwendet, um die rdumlichen Variabilitidt zu beschreiben (Rubin, 2003). Die erste ist
die der Stationaritit, die besagt, dass die rdumliche Verteilungsfunktion vom Standort
unabhéngig ist, d.h. an jedem Ort z gleich. Wird die Verteilungfunktion nur auf die zwei
ersten Momente beschrinkt, liegt eine schwache Stationaritéit (Stationaritdt 2. Ordnung)
vor. Die zweite Annahme ist die der Ergodizitat, welche vorliegt, wenn die statistischen
Momente der rdumlichen Verteilungsfunktion mit denen aus der raumlichen Mittelung

einer einzelnen Realisation iibereinstimmen.
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Diese zwei Annahmen liegen dem verwendeten Semivariogrammmodell (im Folgenden kurz
als Variogramm bezeichnet) zugrunde. Das Variogrammmodell bietet eine Moglichkeit,
die mittlere rdumliche Korrelation bivariater Daten zu beschreiben und steht im Fall der
Stationaritit in einem eindeutigen Bezug zur Kovarianz, wobei die Kovarianz ein Maf
fiir die Ahnlichkeit und das Variogramm fiir die Variabilitit darstellt (Rubin, 2003). Das

Variogramm wird mit der Funktion

(1) = % Var[Z(z) — Z(x +1)] (5.3)

beschrieben. Das in dieser Arbeit verwendete Variogrammmodell fiir die Generierung der
zufilligen Permeabilititsfelder ist das Sphérische Modell, welches iiber die Korrelations-
linge a und den Sill C' definiert ist (Schafmeister, 1999):

- .\ 3 .
C.{a.ﬂ_; i } fiie 1] <
(1) = e () ‘J (5.4)

In diesem steigt das Variogramm vom Ur-

sprung an, bis es im Abstand der Korrelati-

onslinge a den Sill C' erreicht, welcher der

Varianz o2 entspricht (Abbildung 5.1). In gro-

fseren Absténden bleibt das Variogramm kon- § .

stant, was bedeutet, dass iiber diese Distan- Y iom

zen keine Autokorrelation zwischen den Per- R

meabilitdten besteht und die Permeabilitéts- { T T
werte im Rahmen ihrer Verteilungsfunktion 10 30 90
liegen. Im Variogrammmodell kann auch ei- Abstand { [m]

ne geometrischen Anisotropie beriicksichtigt Abbildung 5.1: Sphiirisches Variogramm

werden, wenn die Korrelationslange von der . . o
fiir verschiedene Korrelationslingen

Richtung abhéngt.

Die Permeabilitit ist eine makroskopische Grofe und im REV (Représentatives Einheits-
volumen) definiert. Thre rdumliche Verteilung hingegen ist vom Betrachtungsmafistab ab-
héngig (Gelhar, 1986). Das bedeutet, dass die Variabilitit der Permeabilitéit mit der Gro-
fse des Betrachtungsraums zunimmt und dass die Kenngrofsen der rdumlichen Variabilitét
entsprechend zu wéhlen sind. Mit zunehmendem Mafstab kommen immer weitere Arten

der Heterogenitat hinzu, welche auf unterschiedliche geologische Prozesse zuriickzufiihren
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sind (Rubin, 2003). Wihrend im Labormafstab die Variabilitdt auf eine Gesteinsart be-
schrinkt wird, kommen auf Aquifermafstab beispielsweise der Wechsel von ehemaligen
Uberflutungs- und Flussfazies hinzu (fuviatiler Aquifer) und auf Beckenskala verursacht
die Sedimentation unterschiedlichster Materialien grofskalige Variabilitdt. Dies ist in Ab-
bildung 5.2 skizziert. Daher sind die Varianz und die Korrelationslingen dem untersuchten

Mafsstab anzupassen.

Betrachtungs- Beckeniibergreifend
) 4+——>
mapsstab:
Tink
" Becken
+—>
€
Aquifer ?
+——>
Labor
+—>
Erde
| | | 1 1 ] | | I | I\
mm m km Mm

Abstand

Abbildung 5.2: Schematisches In(k)-Semivariogramm zur Verdeutlichung der mafstabsabhin-
gigen Korrelationsskalen, verdndert nach Gelhar (1986).

5.3.3 Aquivalente und effektive Permeabilitit

Da eine Prozessmodellierung trotz stetig wachsender Computerleistung mit einer Dis-
kretisierung auf dem REV fiir viele Fragestellungen nicht mehr handhabbar ist, sind
Mafkstabsiibertragungen der Permeabilitdt vom makroskopischen Labormafstab auf die
Diskretisierung des jeweiligen numerischen Modells erforderlich. Die auf grofere Volumina
ibertragene Permeabilitdt wird als dquivalente Permeabilitat bezeichnet (Chiles und Del-
finer, 1999) und stellt eine lokale Homogenisierung in dem diskreten numerischen Element
dar. Die Gitterbelegung des numerischen Modells mit dquivalenten Permeabilitdten ist
vom Volumen der diskreten Elemente und damit von der Mafstabsiibertragung abhingig.
Im eindimensionalen Fall (wie beim Darcy-Experiment, aber mit in Reihe angeordneten
Proben unterschiedlicher Permeabilititen) ergibt sich die dquivalente Permeabilitit aus
dem harmonischen Mittel der Permeabilitdten. Fiir mehr Dimensionen gibt es nur in we-
nigen Sonderféllen eine eindeutige Bestimmung der dquivalenten Permeabilitdt (Chileés
und Delfiner, 1999).

Kann die Permeabilitét im gesamten Modell oder iiber einen regionalen Bereich (z.B. eine
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Fazies) mit nur einem Wert charakterisiert werden, ohne das Ergebnis (wie den berech-
neten Druck) zu verdndern, welches sich aus der mathematischen Losung der Stromungs-
gleichungen (Darcy “s Gesetz und Massenbilanz) ergibt, wird dieser Wert als effektive Per-
meabilitidt bezeichnet (Chilés und Delfiner, 1999). Die Homogenisierung erfolgt in diesem
Fall global iiber mehrere bzw. alle diskrete Elemente. Um die effektive Permeabilitit zu
bestimmen, werden u.a. stochastische Methoden angewendet, in denen die Permeabilitat
mit einer Verteilungsfunktion und die rdumliche Heterogenitit mit einer Korrelations-
lange beschrieben wird (Renard und de Marsily, 1997). Diesem Ansatz liegt zugrunde,
dass die untersuchten Variablen (z.B. der Reservoirdruck) als rdumliche Zufallsfunktio-
nen betrachtet werden. Da es kaum moglich ist, die gesamte Wahrscheinlichkeitsverteilung
der Variablen zu berechnen, wird diese auf ihre ersten Momente (meist die ersten zwei,

Mittelwert und Varianz) bzw. deren Néherung beschrinkt.

Verschiedene Ansétze zur Bestimmung der dquivalenten und effektiven Permeabilitét sind
in Renard und de Marsily (1997) beschrieben. Als allgemeingiiltig sind die Wiener Gren-
zen anerkannt, die besagen, dass die effektive Permeabilitdt zwischen dem harmonischen
und dem arithmetischen Mittelwert liegt. Innerhalb dieser Grenzen liegt auch der geome-
trische Mittelwert p, = exp(E[Ink]), wobei E[ln k| der Erwartungswert der logarithmier-
ten Permeabilitét ist, d.h. der arithmetische Mittelwert der In k-Werte. Der geometrische
Mittelwert ist eine der wenigen genauen Losungen fiir die Berechnung der effektiven Per-
meabilitdt eines Sonderfalles (Matheron’s Hypothese). Dieser ist im zweidimensionalen
Raum durch ein isotropes lognormales Medium gegeben, welches sich invariant gegeniiber
einer 90°-Drehung verhélt, wenn das Stromungsfeld uniform ist (Renard und de Marsily,
1997).

Dieser Ansatz wird im dreidimensionalen Fall um einen Term ergénzt, welcher die Varianz

of . der logarithmierten Permeabilitit enthélt (Renard und de Marsily, 1997):

1 1
Kep = pig exp |:0-12nk <§ - 5)} - (5.5)

In dieser Gleichung bezeichnet D die rdaumliche Dimension. Wahrend im zweidimensiona-
len Fall die effektive Permeabilitiat nach Gleichung 5.5 nur vom geometrischen Mittelwert
abhéingt, spielt im dreidimsionalen Raum auch die Varianz o? , eine Rolle. Aus der Glei-
chung ist ersichtlich, dass die effektive Permeabilitdt mit zunehmender Varianz steigt. Da
mit zunehmendem Betrachtungsmafistab auch die Variabilitdt der Permeabilitat steigt
(und somit auch deren Varianz), ist auf einer groferen Skala wie bei einer Pumptestaus-

wertung eine effektive Permeabilitat zu erwarten, deren Wert iiber dem mittleren Messwert
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der Kernanalyse im Labormafstab liegt. Dies wird auch in einer Auswertung gesammel-
ter Messwerte von Clauser (1992) bestitigt. In Gleichung 5.5 ist keine Abhéngigkeit der
effektiven Permeabilitdt von der rdumlichen Permeabilititsverteilung (d.h. von der Kor-
relationsldnge) und keine Beriicksichtigung einer Anisotropie vorhanden. Beides hat in
realen Feldern jedoch einen Einfluss auf die effektive Permeabilitiat. Da der Aufwand bei
anderen Ansétzen deutlich steigt, wird in praktischen Anwendungen oft das geometrische
Mittel als effektive Permeabilitit angesetzt (Chilés und Delfiner, 1999).

5.4 Simulationsprogramm

Fiir diese Arbeit wurde das Programm TOUGH2, Version 2.0 (Pruess et al., 1999) in
seiner massiv-parallelen Version (MP) (Zhang et al., 2008) mit dem Fluideigenschaften-
modul ECO2N (Pruess, 2005) verwendet. In diesem werden die Bilanzgleichungen in ihrer
integralen Form mittels der Finite-Volumen-Methode geldst, welche auch den Einsatz un-
strukturierter Rechengitter erlaubt. Zu den Bilanzgleichungen zdhlen die Massenbilanz-
gleichung und die Bilanzgleichung fiir thermische Energie, welche bei nicht isothermen
Modellansidtzen zur Anwendung kommt. Die advektiven Stromungsprozesse werden mit
dem verallgemeinerten Darcy-Gesetz (Gl. 2.21) beschrieben. Zusétzlich kann Diffusion in
allen Phasen beriicksichtigt werden. In die Energiebilanz gehen konvektiver Warmetrans-
port und Wéarmeleitung ein (Pruess et al., 1999). Die Diskretisierung der Zeit erfolgt mit
einem voll impliziten Verfahren. Eine automatische Zeitschrittvergroferung bei schneller

Konvergenz kann genutzt werden.

Das Modul ECO2N wurde zur Simulation der geologischen Speicherung von CO; in
salzwasserfiihrenden Grundwasserleitern entwickelt (Pruess, 2005). Es beschreibt die Zu-
standsgleichungen fiir ein HoO-NaCl-CO,-System. Es konnen eine oder zwei Phasen (eine
wissrige und eine COaq-reiche) berticksichtigt werden. Dabei kann das CO, in fliissigem,
gasformigem oder {iberkritischem Zustand vorliegen. Ein Phaseniibergang zwischen fliis-
sigem und gasformigem CO; kann mit diesem Modul nicht modelliert werden. Chemische
Reaktionen sind mit Ausnahme von wechselseitigen Losungsprozessen zwischen CO5 und
Wasser sowie Ausfillung und Losung von NaCl im Wasser nicht vorgesehen. Die Losungs-
prozesse und Ausfillungen von NaCl werden iiber Gleichgewichtszustdnde bestimmt, wel-
che von der Temperatur, dem Druck und der Salinitdt abhingen. Fiir die CO,-Dichte,
Viskositat und spezifische Enthalpie werden tabellierte Daten aus den Korrelationen nach
Altunin (1975) (in Pruess, 2005) verwendet.
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5.4.1 Heterogene Permeabilititsverteilungen

Um in den Modellen heterogene Permeabilitatsfelder zu beriicksichtigen, bietet das Pro-
gramm TOUGH2 die Moglichkeit, jedem diskreten Element einen Faktor Z zuzuweisen,
mit welchem die absolute Permeabilitit & fiir dieses Element modifiziert wird (Pruess
et al., 1999):

K=k Z (5.6)

Hierfiir kann der Faktor Z vom Benutzer definiert werden, so dass beliebige raumliche
Permeabilititsfelder angesetzt werden konnen. Eine automatische Skalierung der Kapil-
lardruck-Séttigungsbeziehung fiir die verdnderten Permeabilititen nach Leverett (1941)

ist im Programm ebenfalls implementiert.

5.4.2 Faziesverteilungen

Fluviatile Sandsteinrinnen werden iiber die Faziesverteilung modelliert, denen verschie-
dene Gesteinseigenschaften zugewiesen werden. Diese werden in TOUGH2 iiber die Ein-
gabedatei (INFILE) definiert. In der MP-Version (Zhang et al., 2008) besteht keine Be-
grenzung in der Anzahl der Materialien (fiir verschiedene Gesteine), die definiert werden
konnen. Die Materialdefinition enthilt die fiir diese Arbeit relevanten Angaben zur Per-
meabilitit, Porositdt, Gesteinskompressibilitdt und den Sattigungs-Beziehungen des Ka-
pillardruckes und der relativen Permeabilitit. Den diskreten Elementen wird jeweils ein

Material zugeordnet.



6 Einfliisse auf die Dynamik der CO»-Speicher-
ung am Pilotstandort Ketzin im Vergleich zu

anderen Reservoiren

Die Auswirkungen der Heterogenitiat auf die COo-Speicherung werden in den Kapiteln
7 und 8 am Beispiel vom Pilotstandort Ketzin untersucht. In diesem Kapitel werden die
Standortbedingungen in Ketzin und ihr Einfluss auf die Prozesse in einer Parameterstudie
betrachtet. Dies ermdoglicht, die Ergebnisse der Heterogenitdtsuntersuchungen am Stand-
ort Ketzin zu bewerten und aus diesen ggf. Riickschliisse auf andere Speicherstandorte zu
ziehen. Weiterhin kénnen Hinweise fiir die Simulation der COo-Speicherung am Standort

Ketzin abgeleitet werden.

Die Einflussfaktoren auf die Prozesse der CO,-Speicherung am Pilotstandort Ketzin wer-
den anhand von Modellrechnungen verdeutlicht. Hierfiir werden die Bedingungen in Ket-
zin reprasentativen Reservoirbedingungen, die iiblicherweise weltweit genutzt werden, ge-
geniibergestellt. Fiir die Parameter, die das reprisentative Reservoir charakterisieren, wur-
den Medianwerte einer Datenbankauswertung von Kopp (2009) (zum groften Teil auch
in Kopp et al. (2009) verdffentlicht) verwendet. Den Medianwerten liegt die 6ffentliche
Datenbank der U.S. National Petroleum Council zugrunde, welche Teil der sehr umfang-
reichen TORIS (Total Oil Recovery Information System) Datenbank ist (Kopp, 2009).
Wihrend in der TORIS Datenbank 2540 Erdol-Lagerstitten der USA erfasst sind, bein-
haltet der 6ffentlich zugéngliche Teil mit iiber 1200 eingetragenen Reservoiren ungefahr
die Hélfte der Lagerstétten (Kopp, 2009).

Die Ergebnisse lassen sich zum Teil auf andere Standorte iibertragen, eine Quantifizie-
rung ist jedoch nicht mdglich, da jeweils nur zwei Werte fiir einen Parameter betrachtet
wurden und damit der Einfluss von der betrachteten Spannbreite der Werte abhingig
ist. Umfassendere Sensitivititsanalysen sind beispielsweise in Kopp (2009) und Sifuentes
et al. (2009) zu finden.

6.1 Modellkonzept

Die Modellparameter fiir den Pilotstandort Ketzin und das reprisentative Reservoir sind
in Tabelle 6.1 zusammengestellt. Aus der Zusammenstellung, die nachfolgend erldutert
wird, ist zu erkennen, dass die Bedingungen am Pilotstandort Ketzin von den typischen

Speichereigenschaften, die iiblicherweise weltweit genutzt werden, abweichen. Zuséatzlich

73
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zu den beiden Varianten mit Ketzin-Bedingungen und reprasentativen Bedingungen wur-
den sechs weitere Szenarien mit Ketzin-Parametern berechnet, in denen jeweils einem
Parameter der reprisentative Wert (Medianwert) zugeordnet wurde. Die Varianten sind
durch diesen Parameter gekennzeichnet (z.B. Variante(P), Kennzeichnung des Parameters
wReservoirdruck” gem. Tabelle 6.1). Weiterhin wurden ein Szenario unter Vernachlissigung
des Kapillardruckes (Variante(P. = 0)) und ein Szenario mit der doppelten Injektionsrate
(Variante(Q)) untersucht.

Tabelle 6.1: Modellparameter fiir ein Ketzin-Modell und ein représentatives Reservoir mit den

Medianwerten aus Kopp (2009).

Parameter (Kennzeichnung) Ketzin Median, reprisentativ
Reservoirdruck (P) [MPal 6,2 15,5
Reservoirtemperatur (T) [°C| 34 55
Salinitiit (S) [Gew-%] 20,0 4,8
Porositét (¢) |-] 0,25 0,20
Horizontale Permeabilitat (k) [m?] 60-1071° 123-1071%°
Vertikale Permeabilitét [m?] 201071 41-107%

Relative Permeabilitit-Sdttigungs-Funktion (k.) Gl 4.1 Gl 2.16
S A 0,15 0,30
Sco,.r [-] 0,05 0,05
ABC -] 2,0
Ky w.ep |-] 1,00
K. 0Oz ,ep -] 0,85
Ty, |-] 5,5
nco, -] 1,00

Kapillardruck-Sattigungs-Funktion (P.) Gl. 2.12 Gl. 2.12
m A 0,65 0,70
S I 0,125 0,275
pug P2l 25820 13333

Fiir das numerische Modell wurde ein radialsymmetrischer Ansatz um die Injektionsboh-
rung gewahlt. Es besteht aus einer 6 m méchtigen Sandsteinschicht mit einer dquidistanten
Diskretisierung von 0,3 m in vertikaler und 2,5 m in radialer Richtung. Zur Reduzierung
der Anzahl der Elemente wurde die Elementlénge ab ca. 1400 m Entfernung logarithmisch
zum Modellrand in 20 km Entfernung vergrofert (Abbildung 6.1). Das Modell wurde mit
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einer konstanten Injektionsrate von 15.000 t pro Jahr iiber einen Zeitraum von 4 Jahren

und iiber weitere 100 Jahre ohne Injektion simuliert.

Eld °
Ol
+
g - -
B0
= _|
=
Q
Hasl
= o - -
1,4 20 0 50 100 150 200
Entfernung vom Injektionsort (r) [km] Entfernung vom Injektionsort (r) [m]

Abbildung 6.1: Modelldiskretisierung in der Parameterstudie zur Untersuchung der Einfluss-
faktoren auf die Dynamik. Links ist der gesamte Modellbereich dargestellt, rechts ein Ausschnitt

mit dquidistanter Diskretisierung.

6.1.1 Reservoirbedingungen und Fluideigenschaften

Das Speicherreservoir am Pilotstandort Ketzin liegt mit einer Injektionstiefe von 640 m
im Vergleich zu anderen Standorten sowie der zukiinftigen Zieltiefe von COs-Speichern
sehr oberflichennah. Entsprechend niedrig sind daher der Reservoirdruck von 6,2 MPa
und die Reservoirtemperatur von 34 °C. Die repriasentativen Werte liegen bei 15,5 MPa
und 55°C. Ungewohnlich hoch ist am Pilotstandort Ketzin die Salinitdt mit 20 Gew.-%

gegeniiber dem repréasentativen Wert von 4,8 Gew.-%.

Aus den Reservoirbedingungen ergeben sich die Fluideigenschaften (Dichte und Visko-
sitdt), welche in Abbildung 6.2 als Funktion des Druckes dargestellt sind. In dieser ist
zu erkennen, dass der Pilotstandort Ketzin verglichen mit den reprisentativen Bedingun-
gen durch besonders grofe Unterschiede zwischen den Fluideigenschaften von COy und
dem Formationswasser sowie einer besonders hohen Kompressibilitdt des COo (vgl. auch
Abbildung 2.4 ¢) gekennzeichnet ist.

6.1.2 Loslichkeit von CO, im Formationswasser

Im Speicherreservoir des Pilotstandortes Ketzin (6,2 MPa Reservoirdruck) betrigt die

Loslichkeit von CO, im Formationswasser aufgrund der hohen Salinitit (0,2 Gew-%) ca.
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Abbildung 6.2: Verdnderung (a) der Dichte und (b) der dynamischen Viskositdt von CO; und
Grundwasser tiber den Druck fiir 34°C (Pilotstandort Ketzin) und 55°C (représentatives Reser-
voir). Ebenfalls dargestellt sind Dichte bzw. Viskositét entlang der Siede- und Kondensationslinie

sowie am kritischen Punkt von COs.

0,020 kg/kg (Abbildung 6.3 a). Unter reprisentativen Bedingungen (15,5 MPa Reservoir-
druck) mit einer geringeren Salinitét (0,048 Gew-%) liegt die Loslichkeit bei 0,042 Gew-%.
Jedoch ist der im Formationswasser geloste Anteil von der gesamten injizierten COo-Masse
sehr stark vom vorhandenen Druck und der Wassersiittigung abhéngig (Abbildung 6.3 b).
Bei einer hohen Wassersittigung (z.B. S,, = 80 %) steigt der geloste Anteil bei geringen
Driicken deutlich an. Dieser Effekt ist unter den Bedingungen am Pilotstandort Ketzin
stiarker ausgeprigt als unter reprasentativen Bedingungen. Bei geringen Wassersittigun-
gen (z.B. S, = 20%) unterscheiden sich die gelosten Anteile der COo-Phase unter den

verschiedenen Reservoirbedingungen nur noch wenig (Abbildung 6.3 b).

6.1.3 Gesteinseigenschaften

Die Porositit der beiden Varianten mit Ketzin-Bedingungen und mit reprasentativen Be-
dingungen unterscheiden sich wenig. Die repréisentative Porositat liegt mit 20% in der
Grofenordnung der effektiven Porositét der Sandsteinfazies der Stuttgartformation (Ta-

belle 4.1). Im Ketzin-Modell wurde die Porositit mit einem Wert von 25 % belegt.
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Abbildung 6.3: Verdnderungen im geldsten COs iiber den Druck fiir Reservoirbedingungen am
Pilotstandort Ketzin und in einem représentativen Reservoir. (a) Massenfraktion gelostes COs
im Formationswasser und (b) Anteil an gelostem COs von der gesamten injizierten COy-Menge
bei 20 % und 50 % Wasserséttigung.

Die repriisentative Permeabilitit betrigt gem. Kopp et al. (2009) 123-107'° m?. Als

2 verwendet. Die-

Ketzin-Parameter wurde eine effektive Permeabilitit von 60-107 m
se liegt im Rahmen der Permeabilitéiten, die von Wiese et al. (2010) aus den hydraulische
Tests ermittelt wurden (Tabelle 4.1). Mit dieser effektiven Permeabilitit wurde ein In-
jektionsdruck berechnet, der unterhalb des maximal zuldssigen Druckes von 8,5 MPa am

Pilotstandort Ketzin liegt (Martens et al., 2011).

6.1.4 Wechselwirkungen zwischen den Fluiden und dem Gestein

Um numerische Probleme aufgrund der Unstetigkeit in der Formulierung nach Brooks
und Corey (1964) (Gl 2.10) durch den kapillaren Eindringdruck beim erstmaligen Auf-
treten geringer COo-Sdttigungen vorzubeugen, wurde fiir das numerische Modell die For-
mulierung nach van Genuchten (1980) (Gl. 2.12) verwendet. Die Parameter fiir diese
Formulierung (Tabelle 6.1) wurden so gew#hlt, dass sie zu vergleichbaren Kapillardruck-
Séttigungsbeziehungen fithren wie die fiir den Standort Ketzin (Tabelle 4.2) und das
reprisentative Reservoir (IKopp, 2009) angegebenen Formulierungen. Die Kapillardruck-
Sattigungsbezichungen nach van Genuchten (1980) sind in Abbildung 6.4 a fiir den Pi-
lotstandort Ketzin und das repréisentative Reservoir aufgetragen. Sie unterscheiden sich

nur geringfiigig in ihrer Hohe bei Wassersittigungen zwischen 70 % und 100 % (logarithmi-
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sche Darstellung des Kapillardruckes in Abbildung 6.4 a). Generell liegt die Kapillardruck-
Sattigungskurve des Standortes Ketzin etwas iiber dem Verlauf, der sich aus den repra-
sentativen Bedingungen ergibt. Der eigentliche Unterschied liegt in der residualen Wasser-
sattigung von 27,5 % des reprisentativen Reservoirs und von 12,5 % des Pilotstandortes
Ketzin. Diese Wasserséttigungen werden jedoch im Laufe der Simulation nicht erreicht,
da die relative Permeabilitit des Wassers bei einer Wassersattigung unter 50 % sehr ge-
ringe Werte (= 0) aufweist (Abbildung 6.4b). Aus diesem Grund wird die Bedeutung
des Kapillardruckes anhand einer Berechnung ohne Beriicksichtigung des Kapillardruckes
Variante(P. = 0) untersucht. Dies bedeutet einen Kontaktwinkel der Fluide auf dem
Gestein von 6 = 90° (siehe Kapitel 2.5).

Die Formulierung der relativen Permeabilitit erfolgt fiir das reprédsentative Reservoir nach
Burdine (1953) (Gl. 2.16) und fiir den Pilotstandort Ketzin nach Gl.4.1 (Scherpenisse und
Maas, 2009) mit den Parametern aus Tabelle 6.1. Die Kurven sind in Abbildung 6.4 b dar-
gestellt. Die relative Permeabilitdt des Formationswassers ist fiir alle Wassersattigungen
im reprasentativen Reservoir hoher als am Pilotstandort Ketzin. Die relative Permeabilitét
des CO, ist hingegen fiir Wassersiattigungen grofer als 50 % niedriger und Wassersatti-
gungen kleiner als 50 % hoher als in der Ketzin-Variante. Das bedeutet, dass bei gleich
bleibenden Viskositiaten die Mobilitdt (Gl. 2.22) des Formationswassers im reprisentati-
ven Reservoir hoher ist und die Mobilitit des COo bei Wassersattigungen grofker als 50 %

kleiner ist als unter Ketzin-Bedingungen.

6.2 Simulationen unter Ketzin- und reprasentativen Be-
dingungen
Mit den Simulationen soll der Einfluss auf die CO,-Speicherung bewertet werden. Daher

wurden die Berechnungen im Hinblick auf die Beurteilung der Speicherkapazitit, -effizienz

und -sicherheit ausgewertet, fiir die die folgenden Fragestellungen von Bedeutung sind.

Wie weit und wie schnell breitet sich das CO5 aus?

Wieviel Reservoirvolumen wird vom COy beansprucht?
Welcher Anteil am CO; ist noch mobil?
Welcher Uberdruck stellt sich unterhalb der Deckschicht ein?

Die Ergebnisse der 10 Simulationen sind in Tabelle 6.2 zum Zeitpunkt des Injektions-
stopps und 100 Jahre danach zusammengestellt. In dieser wurde die maximale Injektions-

druckerh6hung auf den Reservoirdruck bezogen. Die Druckrelaxation nach Injektionsende
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Abbildung 6.4: Darstellung von (a) Kapillardruck-Séttigungs-Beziehungen im System COs/
Wasser nach van Genuchten (1980) (GI. 2.12) am Pilotstandort Ketzin und in einem représen-
tativen Reservoir mit Medianwerten aus Kopp (2009) und (b) relative Permeabilitédt-Sattigungs-
Beziehungen fiir COy und Wasser am Pilotstandort Ketzin (Gl. 4.1) und in einem représentativen
Reservoir (Gl. 2.16) mit Medianwerten aus Kopp (2009). Alle Parameter aus Tabelle 6.1.

wurde iiber die Dauer bewertet, die nach Injektionsende bendotigt wird, bis die berechnete
Druckdifferenz zum Initialdruck an der Injektionsstelle auf 3% zuriickgegangen ist. Die
Ausbreitung der COs-Phase wird iiber die maximale laterale Ausbreitung von der Injek-
tionsbohrung und der mittleren Machtigkeit h,, der COo-Phase beschrieben. Weiterhin
werden die Anteile am injizierten CO, angegeben, die (1) als COs-Phase (COsy), (2) als
freie (d.h. mobile) CO-Phase (COqy(y ) und (3) als im Formationswasser geloste Phase
(COg(qq)) vorliegen. Damit ergibt sich der residuale Anteil der CO,-Phase aus der Differenz
von (1) und (2). Ihm liegt die Annahme einer residualen COo-Séttigung von 5% zugrun-
de, welche als Eingangsparameter fiir alle Modellvarianten verwendet wurde (Tabelle 6.1).
Das Reservoirvolumen, in dem Anteile der COo-Phase vorhanden sind (Sco2 > 0), wird im
Folgenden als beanspruchtes Reservoirvolumen bezeichnet. Zuséitzlich sind in Tabelle 6.2
die mittlere COy-Dichte und Viskositit und der mittlere Kapillardruck im beanspruchten

Reservoirvolumen aufgefiihrt.

Neben der tabellarischen Zusammenfassung sind in Abbildung 6.5 die zeitlichen Verldufe
des Reservoirdruckes an der Injektionsstelle, in Abbildung 6.6 die zeitlichen Verldufe des
gelosten COq-Anteils von der gesamten injizierten COo-Masse und in den Abbildungen 6.7
und 6.8) die rdumlichen COq-Sittigungsverteilungen dargestellt. Die zeitlichen Verldufe
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Tabelle 6.2: Ergebnisse der Parameterstudie fiir den Pilotstandort Ketzin. Untersucht wurden Ketzin- und reprisentative Bedingungen

(Median) sowie Ketzin-Bedingungen mit einem reprasentativen Parameter gem. Tabelle 6.1.

Variante (Kennzeichnung): Ketzin P T S 1) k P.—0 k., Q Median
max. DruckerhShung [%] 29 8 34 24 29 20 29 30 41 3
Druckrelaxation auf 3 % [a] 13 0 11 7 14 9 25 18 Inf 0

Am Ende der Injektionszeit nach 4 Jahren
max. laterale Ausbreitung [m] 661 326 814 564 739 796 921 414 671 366
hco, m (mittlere Machtigkeit der CO2-Phase) [m] 2,5 4,7 2,4 2,9 2,5 2,2 1,0 3,7 3,2 2,7
COy(y) (Anteil CO,-Phase bezogen auf inj. Menge) [%] 78 87 73 62 78 70 91 87 85 93
CO2y. ) (Anteil freie COo-Phase) [%] 76 86 71 61 76 68 91 87 83 92
CO2(aq) (Anteil gelostes CO2) [%] 22 13 27 38 22 30 9 13 15 8
Reservoirvolumen mit Scoe > 0 [10° m?) 2,83 1,43 436 252 354 381 1,23 1,81 3,89 0,89
mittlere COs-Dichte _Wm\gw_ 372 840 203 294 372 256 370 437 597 678
mittlere COo-Viskositit [10° Pa s] 278 794 206 231 278 215 273 326 457 5,43
mittlere CO»-Séttigung [-] 0,17 0,17 020 020 0,17 0,17 0,46 0,26 0,17 0,46
mittlerer Kapillardruck P, [MPa] 0,019 0,019 0,020 0,020 0,019 0,018 0,000 0,023 0,019 0,003
100 Jahre nach Injektionsende

max. laterale Ausbreitung [m] 1116 494 1219 879 1244 1239 1319 799 1404 606
hco,,m (mittlere Méchtigkeit der CO2-Phase) [m] 1,9 3,7 1,9 2,1 1,9 1,7 0,6 2,8 2,2 1,7
COgy(g) (Anteil CO2-Phase bezogen auf inj. Menge) [%] 53 79 57 34 54 47 83 65 59 83
COs(g, 1) (Anteil freie CO,-Phase) [%] 48 71 52 30 49 40 83 64 54 82
CO2(qq) (Anteil gelostes CO») [%] 47 21 43 66 46 53 17 35 41 17
Reservoirvolumen mit Scos > 0 [106 m3] 5,96 2,22 7,40 4,10 7,41 6,62 2,11 4,79 10,73 1,45
mittlere CO5-Dichte [kg/m3] 177 829 140 175 178 176 178 178 183 670
mittlere COo-Viskositit [10-° Pa s] 1,87 773 188 187 18 187 1.8 188 189 5,34
mittlere CO,-Sittigung [ 0,12 010 0,13 011 012 0,10 053 0,18 0,14 0,26
mittlerer Kapillardruck P, [MPa] 0,016 0,015 0,016 0,015 0,015 0,014 0,000 0,019 0,017 0,002
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der ersten 30 Jahre in den Abbildungen 6.5 und 6.6 sind in den nachfolgenden Kapiteln

fiir jede Variante auch einzeln dargestellt.
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Abbildung 6.5: Berechneter zeitlicher Verlauf des Reservoirdruckes an der Injektionsstelle unter
Ketzin- und représentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen mit einem
repréisentativen Parameter (Variante(Parameter)) gem. Tabelle 6.1 bei einer konstanten Injekti-
onsrate iiber 4 Jahre. Die ersten 30 Jahre sind in den Kapiteln 6.3 bis 6.6 fiir jede Variante auch

einzeln dargestellt.
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Abbildung 6.6: Berechneter zeitlicher Verlauf des Anteils an gelostem COg von der gesamten
injizierten COg2-Masse unter Ketzin- und représentativen Bedingungen (Median) sowie unter
Ketzin-Bedingungen mit einem représentativen Parameter (Variante(Parameter)) gem. Tabelle
6.1 bei einer konstanten Injektionsrate iiber 4 Jahre. Die ersten 30 Jahre sind in den Kapiteln

6.3 bis 6.6 fiir jede Variante auch einzeln dargestellt.

6.3 Einfluss der Reservoirbedingungen auf die CO»-Spei-

cherung in Ketzin

6.3.1 Reservoirdruck

Zur Beurteilung des Einflusses des initialen Reservoirdruckes werden die Varianten Ketzin,
repréisentatives Reservoir und Ketzin mit erh6htem Reservoirdruck (Variante(P)) vergli-
chen. Letzteres entspricht der Ketzin-Variante, in welcher der initiale Reservoirdruck von

6,2 MPa mit dem reprasentativen Wert von 15,5 MPa belegt wurde.

Mit Beginn der Injektion erfolgt eine Druckerhthung im Reservoir (Abbildung 6.5 und
Abbildung 6.9). Bei gleicher Injektionsrate in den Varianten ergibt sich in der Ketzin-
Variante eine Druckerhohung von 29 % zum Initialdruck, im représentativen Reservoir
eine Druckerhthung von 3 %. Damit ist die Druckerh6hung in der Ketzin-Variante ca. 30-

fach grofer als im reprisentativen Reservoir und mehr als dreimal so hoch wie die Druck-
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erhohung von 8 % in der Ketzin-Variante(P) (Tabelle 6.2). Nach Injektionsende sinkt der
Druck schnell und es stellt sich wieder fast der initiale Reservoirdruck ein (Abbildung
6.5). Die Druckrelaxation auf eine max. Differenz von 3% zum Initialdruck dauert bei
der Ketzin-Variante 13 Jahre und bei den beiden Varianten mit héherem Reservoirdruck
tritt sie quasi sofort nach Injektionsende ein. Ein Grund liegt in der gréfseren Drucker-
héhung der Ketzin-Variante bezogen auf den Initialdruck, ein anderer Grund liegt in den
unterschiedlichen CO,-Dichten und Kompressibilitdten der Varianten (Abbildung 6.2 a).

Wihrend der Injektion ist die CO,-Dichte mit 372 kg/m? unter Ketzin-Bedingungen 56 %
geringer als in Variante(P) (840 kg/m?®) und 45% geringer als im représentativen Re-
servoir (678 kg/m?). Daher wird unter Ketzin-Bedingungen mehr Reservoirvolumen zur
Speicherung der gleichen COy-Masse in Anspruch genommen. Nach Injektionsende sinkt
der Druck im Reservoir und damit auch die COy-Dichte. Wahrend die CO,-Dichte nach
100 Jahren in der Ketzin-Variante um 52 % auf 177 kg/m? sinkt, verringert sie sich in
den beiden Varianten mit einem représentativen (hoheren) Reservoirdruck um nur 1%.
Ursache hierfiir ist die deutlich hohere Kompressibilitit der CO,-Phase unter den Druck-
und Temperaturbedingungen von Ketzin (6,2 bis 8,5 MPa, 34°C) im Gegensatz zu den
repréisentativen Reservoirbedingungen (15,5 bis 16 MPa, 55 °C) bzw. Variante(P) (15,5 bis
17 MPa, 34°C). Die Kompressibilitdt kann aus der Steigung im Druck-Dichte-Diagramm
abgelesen werden (Abbildung 6.2 a, vgl. auch Abbildung 2.4¢). Das bedeutet, dass un-
ter Ketzin-Bedingungen bereits geringe Druckinderungen zu starken Dichtednderungen

fiithren.

Bei der Druckrelaxation kommt es demnach zu einer Expansion der CO,-Phase, die un-
ter Ketzin-Bedingungen viel grofer ist als unter représentativen Druckbedingungen. Aus
der Expansion resultiert eine Migration des CO,, die aufgrund des gréferen Volumens
unter Ketzin-Bedingungen (geringere Dichte bei gleicher injizierter COy-Masse) weiter
reicht und eine langere Zeit benotigt. Deshalb verlauft die Druckrelaxation unter Ketzin-

Bedingungen flacher und dauert linger (Abbildung 6.5).

Weiterhin folgt aus einer geringeren Dichte, dass mehr Reservoirvolumen von der CO,-
Phase in Anspruch genommen wird. So betrigt des beanspruchte Reservoirvolumen nach
4 Jahren unter Ketzin-Bedingungen ca. dreimal so viel wie bei einem reprisentativen Re-
servoirdruck (Tabelle 6.2). Aufgrund der Expansion nach Injektionsende steigt das bean-
spruchte Reservoirvolumen unter Ketzin-Bedingungen sogar um 110 %, wiahrend es in den
beiden anderen Varianten um 55 % (Variante(P)) bzw. 63 % (représentative Bedingungen)
zunimmt. Dies fiihrt auch dazu, dass die laterale Ausbreitung unter Ketzin-Bedingungen

ca. doppelt so grofs ist wie bei einem repriisentativen Reservoirdruck (Abbildung 6.7).
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Abbildung 6.7: Berechnete Verteilung der COz-Phase nach 4 und 104 Jahren unter Ketzin-
und représentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen mit einem repré-

sentativen Parameter (Variante(Parameter)) gem. Tabelle 6.1, Teil 1
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Abbildung 6.8: Berechnete Verteilung der COz-Phase nach 4 und 104 Jahren unter Ketzin-
Bedingungen mit einem reprasentativen Parameter (Variante(Parameter)) gem. Tabelle 6.1,
Teil 2
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Abbildung 6.9: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
lostem COqy von der gesamten injizierten COy-Masse (rechts) tiber 30 Jahre unter Ketzin- und
reprasentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber mit einem repra-

sentativen initialen Reservoirdruck (Variante(P)).

Hingegen betrégt die mittlere Machtigkeit der COo-Phase in der Ketzin-Variante fast die
Hiélfte von der mittleren Michtigkeit in Variante(P). Die geringere mittlere Méchtigkeit
der COs-Phase unter Ketzin-Bedingungen wird einerseits durch die niedrigere Viskositét
und damit einer groferen Viskositétsdifferenz zum salinen Grundwasser bedingt (Abbil-
dung 6.2b). Andererseits liegt auch eine grofere Dichtedifferenz zum Formationswasser
vor (Abbildung 6.2a), aus der eine grokere Auftriebskraft resultiert. Aus der Dichte- und
Viskositdtsdifferenz ergibt sich unter Ketzin-Bedingungen eine flachere Verdrangungsfront
zum salinen Wasser und eine niedrigere mittlere COo-Méchtigkeit als bei Variante(P)
mit einem hoheren Reservoirdruck (Abbildung 6.7). Die mittlere COo-Méchtigkeit unter
reprisentativen Bedingungen (Median-Variante) liegt in der selben Grokenordnung wie
unter Ketzin-Bedingungen. Jedoch liegen unter repréisentativen Bedingungen eine hohere

mittlere COy-Séttigung und ein geringerer mittlerer Kapillardruck vor (Tabelle 6.2).

Auch wenn die Loslichkeit von COs in Wasser mit zunehmendem Druck steigt (Abbil-
dung 6.3a), liegt bei einem niedrigen Reservoirdruck ein hoherer Anteil vom injiziertem
CO; gelost vor (Abbildung 6.3 b, siehe auch siehe Kapitel 2.7). Dies zeigt sich bei allen
Varianten im steigenden Anteil an gelostem CO, wihrend der Druckrelaxation nach In-
jektionsende (Abbildung 6.6). Aufgrund der Dichteverringerung (Expansion) wird mehr
Reservoirvolumen in Anspruch genommen, so dass insgesamt eine grofere Kontaktfliche
zum Formationswasser vorliegt und mehr CO4 geldst wird, obwohl die Massenfraktion an
gelostem COs in einem Einheitsvolumen sinkt. Da dieser Prozess, wie bereits beschrie-

ben, unter Ketzin-Bedingungen stirker ausgeprégt ist, kommt es nach Injektionsende und
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wahrend der Druckrelaxation zu einer gréferen Zunahme am gelosten COq-Anteil als bei
den Varianten mit einem repriisentativen (hoheren) Reservoirdruck (Abbildung 6.9 und
Abbildung 6.6).

An diesen Zusammenhingen wird deutlich, dass der Druck am Standort Ketzin einen
enormen Einfluss auf die Prozesse besitzt. Fiir andere Standorte kann die Bedeutung des
Injektionsdruckes bei einer geringeren Kompressibilitit des COs (unter entsprechenden
Reservoirbedingungen, siehe Abbildung 2.4 c¢) deutlich geringer ausfallen. Fiir Standorte
mit geringeren Reservoirdriicken verringert sich die effektive Speicherkapazitit der COo-
Phase aufgrund der geringeren COs-Dichte, aber der Anteil am injizierten CO,, der in
Losung geht, wird erhoht. Zudem ist die Migration bei geringen Reservoirdriicken und
insbesondere am Standort Ketzin (zusétzlich hohe Salinitét) sehr stark vom Auftrieb
geprégt, so dass tiefere Bereiche des Reservoirs fiir die COo-Speicherung schlechter genutzt

werden konnen.

6.3.2 Reservoirtemperatur

Verglichen mit dem Reservoirdruck weist die Verdnderung der Reservoirtemperatur ent-
gegengesetzte Effekte auf, da bei hoherer Reservoirtemperatur eine niedrigere COs-Dichte
und -Viskositat vorliegen (Abbildung 6.2). Obwohl auch die Dichte des Formationswas-
sers sinkt, steigt im Druckbereich des Pilotstandortes Ketzin (6,2 bis 8,5 MPa) die Dif-
ferenz zwischen der Dichte des CO, und des Formationswassers. Durch die Injektion von
COy resultiert eine grofere maximale Druckerh6hung in Variante(T) als unter Ketzin-
Bedingungen (Abbildungen 6.10 und 6.5). Die Kompressibilitit des CO5 ist bei der repré-
sentativen (hoheren) Reservoirtemperatur geringer als unter Ketzin-Bedingungen (Ab-
bildung 6.2 a, vgl. auch Abbildung 2.4c). Daher verringert sich die Dichte des COy in
Variante(T) 100 Jahre nach Injektionsende wéihrend der Druckrelaxation um 31 % gegen-
tiber 52% in der Ketzin-Variante (Tabelle 6.2). Die Druckrelaxation erfolgt deshalb in
Variante(T) schneller (Abbildung 6.5), da durch die geringere Expansion der COy-Phase

die daraus resultierende Migration geringer ist.

Aufgrund der geringeren COs-Dichte wird mit Variante(T) bei einer représentativen Re-
servoirtemperatur von 55 °C auch eine grofere laterale Ausbreitung und ein gréferes von
der CO5-Phase in Anspruch genommenes Reservoirvolumen berechnet als mit der Tem-
peratur von 34°C am Standort Ketzin (Tabelle 6.2 und Abbildung 6.7).

Weiterhin ergibt sich aus der reprisentativen Reservoirtemperatur ein gréferer geloster

Anteil der CO,-Phase als in der Ketzin-Variante. Der geloste Anteil fillt allerdings nach
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Abbildung 6.10: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
lostem COqy von der gesamten injizierten COy-Masse (rechts) tiber 30 Jahre unter Ketzin- und
reprasentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber mit einer repré-

sentativen Initialen Reservoirtemperatur (Variante(T)).

Injektionsende unter den Wert der Ketzin-Variante (Abbildung 6.10).

Verglichen mit dem Einfluss des Reservoirdruckes ist zu erkennen, dass der Reservoirdruck
die COo-Migration in Ketzin mehr als die Reservoirtemperatur beeinflusst (Tabelle 6.2
und Abbildung 6.7).

6.3.3 Salinitat

Die Salinitdt beeinflusst in erster Linie den Anteil an geléstem COy (Abbildung 2.11).
Bei einer représentativen (geringeren) Salinitét (Variante(S)) wird mehr COy im Forma-
tionswasser gelost als unter Ketzin-Bedingungen (Abbildung 6.11), so dass ein kleinerer
CO2-Anteil in der CO5-Phase verbleibt (Tabelle 6.2). Dadurch muss ein um 5 % geringerer

Injektionsdruck aufgebracht werden, um dieselbe Menge an COs zu verpressen.

Weiterhin hat das Formationswasser bei der reprisentativen (geringeren) Salinitit eine ge-
ringere Dichte und Viskositédt, so dass auch eine geringere Differenz zwischen der Dichte
und Viskositdt des COy zum Formationswasser vorliegt (Abbildung 6.2). Mit Redukti-
on der Viskositét verringert sich auch das Mobilitdtsverhéltnis (Gl 2.22) von COy zum
Formationswasser, so dass sich ein fiir den Verdrangungsprozess giinstigeres Mobilitdtsver-
haltnis ergibt. Dieser Effekt ist zusammen mit dem verstarkten Auftrieb an der héheren
mittleren COy-Méchtigkeit h,, bei Variante(S) zu erkennen (Tabelle 6.2 und Abbildung
6.7).
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Abbildung 6.11: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
lostem COqy von der gesamten injizierten COy-Masse (rechts) tiber 30 Jahre unter Ketzin- und
reprasentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber mit einer repré-

sentativen Initialen Salinitit (Variante(S)).

6.4 Einfluss der Gesteinseigenschaften auf die CO,-Spei-

cherung in Ketzin

6.4.1 Porositat

Die effektive Porositdt hat einen vergleichsweise geringen Einfluss auf die Dynamik der
COsq-Speicherung, wenn sie ohne ihren Einfluss auf die Kapillardruck-Funktion (Gl. 2.14)
betrachtet wird. Sie beeinflusst aufgrund des verédnderten Speichervolumens die maximale
Ausbreitung und das beanspruchte Reservoirvolumen (Tabelle 6.2 und Abbildung 6.8).
Der Grund liegt im groferen Porenvolumen, durch das sich (anders als bei den anderen Va-
rianten) die Grofe der Kontaktfliche zwischen COy und Formationswasser nicht verdndert
und damit auch nicht der geloste Anteil am injizierten COy (Abbildung 6.12). Auch der
Injektionsdruckverlauf besitzt keinen Unterschied zur Ketzin-Variante (Abbildung 6.12).

6.4.2 Absolute Permeabilitat

Die absolute Permeabilitdt hat einen entscheidenden Einfluss auf die Druckerhéhung.
Umso hoher die Permeabilitidt in einem homogenem Reservoir ist, desto niedriger ist der
Injektionsdruck bei gleicher Injektionsrate, d.h. die Injektivitéit steigt. Deshalb folgt in
Variante(k) mit einer reprisentativen (héheren) Permeabilitit eine geringere maximale
Druckerhohung wahrend der Injektion als in der Ketzin-Variante (Abbildung 6.13).

Aufgrund des {iber den gesamten Injektionszeitraumes niedrigeren Druckniveaus in Va-
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Abbildung 6.12: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
lostem COqy von der gesamten injizierten COy-Masse (rechts) tiber 30 Jahre unter Ketzin- und
reprasentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber mit einer repré-

sentativen Porositét (Variante(¢)).

riante(k) gegeniiber der Ketzin-Variante (Abbildung 6.13) ist die COy-Dichte niedriger,
so dass mehr Reservoirvolumen von der COy-Phase in Anspruch genommen wird und die
maximale COy-Ausbreitung grofer ist (Tabelle 6.2 und Abbildung 6.8). Weiterhin wird
ein hoherer Anteil an CO, im Formationswasser gelost (Tabelle 6.2 und Abbildung 6.13),
weil die Kontaktfliche zwischen der beiden Phasen CO, und salinem Grundwasser grofer

ist.

Nach Injektionsende sinkt der Druck wieder auf den initialen Reservoirdruck ab, so dass
in beiden Varianten (Ketzin und Variante(k)) gleiche Druck- und Temperaturbedingun-
gen herrschen und damit auch gleiche Dichten und Viskositidten der Fluide (Tabelle 6.2).
Dennoch wird auch 100 Jahre nach Injektionsende in Variante(k) noch ein grokeres Re-

servoirvolumen von der COy-Phase beansprucht als unter Ketzin-Bedingungen und ein
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Abbildung 6.13: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
I6stem COq von der gesamten injizierten COq-Masse (rechts) iiber 30 Jahre unter Ketzin- und
représentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber mit einer repré-

sentativen Permeabilitdt (Variante(k)).
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grofserer Anteil am injizierten COs liegt gelost vor. Dieser Effekt ist durch eine niedrigere

CO,-Séttigung in Variante(k) begriindet.

Aus der hoheren Permeabilitiat in Variante(k) resultiert eine hohere Stromungsgeschwin-
digkeit, wodurch die maximale laterale Ausbreitung grofer ist. Auch der Auftrieb wird
durch den geringeren Stromungswiderstand begiinstigt, so dass die mittlere CO,-Méch-
tigkeit etwas unter der COo-Michtigkeit der Ketzin-Variante liegt (Tabelle 6.2).

6.5 Einfluss der Wechselwirkungen zwischen den Flui-
den und dem Speichergestein auf die CO,-Speicher-

ung in Ketzin

6.5.1 Kapillardruck

Die Berechnung ohne Einfluss eines Kapillardruckes unterscheidet sich stark von den Er-
gebnissen der anderen Varianten. Ohne einen Kapillardruck findet eine schnellere Ver-
dringung des salinen Grundwassers statt, weshalb das COy schneller an die obere Mo-
dellgrenze aufsteigt und sich dort als diinne Schicht weiter lateral ausbreitet (Abbildung
6.8). Entsprechend hoch sind die maximale laterale Ausbreitung und die mittlere COq-
Phasensittigung (um 50 %) und entsprechend gering ist die mittlere COo-Schichtdicke
(Tabelle 6.2). In dieser Variante wird deutlich weniger Reservoirvolumen in Anspruch ge-
nommen als in der Ketzin-Variante, so dass auch nur ein geringer Anteil am injizierten
COs gelost vorliegt (Abbildung 6.14). Nur der Injektionsdruckverlauf &ndert sich kaum
durch diesen Berechnungsansatz (Abbildung 6.14).

6.5.2 Relative Permeabilitat

Aus den Modellergebnissen der Ketzin-Variante und Variante(k,) wird ersichtlich, dass
die relative Permeabilitits-Sattigungs-Beziehung nur einen geringfiigigen Einfluss auf den
Injektionsdruckverlauf (Abbildung 6.15) hat, wodurch sich die Dichte und Viskositéiten im
Vergleich zum Ketzin-Variante nur wenig verdndern (Tabelle 6.2). Aber durch die verin-
derten relativen Permeabilitiaten verringert sich das Mobilitdtsverhéltnis COy zu Forma-
tionswasser, so dass der Verdrangungsprozess des Formationswasser durch das CO, etwas
begiinstigt wird. Dies spiegelt sich in der geringeren maximalen COs-Ausbreitung, der
hoheren CO,-Schichtstirke und hoheren COq-Sittigung wider (Abbildung 6.8). Dies hat
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Abbildung 6.14: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
lostem COqy von der gesamten injizierten COy-Masse (rechts) tiber 30 Jahre unter Ketzin- und
reprasentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber unter Vernachlis-

sigung des Kapillardruckes (Variante(P.=0)).

wiederum zur Folge, dass in Variante(k,) weniger Reservoirvolumen mit dem injizierten

CO4 in Kontakt kommt und damit weniger CO4 geldst vorliegt (Abbildung 6.15).
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Abbildung 6.15: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
lostem COqy von der gesamten injizierten COq-Masse (rechts) tiber 30 Jahre unter Ketzin- und
repréisentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber mit einer repré-

sentativen relativen Permeabilitéts-Séttigungsbeziehung (Variante(ky;)).

6.6 Einfluss des Betriebes (Injektionsrate) auf die CO»-

Speicherung in Ketzin

Bei einer doppelten Injektionsrate (Variante(Q)) steigt der Injektionsdruck deutlich an
(Abbildung 6.16). Die Druckrelaxation nach Injektionsende findet deutlich langsamer statt
und ist auch nach 100 Jahren noch nicht auf einen um 3 % erhéhten Reservoirdruck zu-
riickgekehrt (Abbildung 6.5). Aufgrund des hoheren Injektionsdruckes in Variante(Q) wird
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die CO,-Dichte so weit erhoht, dass die maximale Ausbreitung nach 4 Jahren der Aus-
breitung in der Ketzin-Variante entspricht, obwohl doppelt so viel CO, injiziert wurde.
Allerdings ist die mittlere COq-Schichtméchtigkeit 28 % grofer (Tabelle 6.2 und Abbil-
dung 6.8)). Nach Injektionsende und der daraus resultierenden Druckrelaxation &ndern
sich diese Verhéltnisse und die maximale laterale COs-Ausbreitung wird aufgrund der
COq-Expansion in Variante(Q) mehr als verdoppelt. Sie liegt noch nach 104 Jahren und
120.000 t injiziertem COq unter 1.500 m, was die Entfernung der zur Zentralen Graben
Storungszone in der Injektionsbohrung in Ketzin ist. In diesem Modellansatz werden je-
doch keine praferenziellen Fliekwege und Steigungen beriicksichtigt, die die Ankunftszeit

stark beeinflussen konnen.
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Abbildung 6.16: Berechneter Reservoirdruck an der Injektionsstelle (links) und Anteil an ge-
I6stem COq von der gesamten injizierten COq-Masse (rechts) iiber 30 Jahre unter Ketzin- und
représentativen Bedingungen (Median) sowie unter Ketzin-Bedingungen, aber mit doppelter In-

jektionsrate (Variante(Q)).

6.7 Wichtige Einflussfaktoren und Hinweise fiir die Mo-

dellierung

In der Parameterstudie wurden einige Einflussfaktoren auf die Dynamik der COs-Speicher-
ung fiir den Standort Ketzin untersucht. Dafiir wurden die Standortbedingungen in Ketzin
mit einem reprisentativen Reservoir (Medianwerte in Kopp, 2009) verglichen. Umso stér-
ker die Ergebnisse des Ketzin-Modells durch Ansatz eines représentativen Parameters
verdndert werden, desto grofer ist die Bedeutung dieses Parameters fiir die Charakte-
risierung des Standortes Ketzin. In Tabelle 6.3 sind die untersuchten Parameter in der
Reihenfolge ihrer Bedeutung fiir den Standort Ketzin aufgefiihrt und der Rangfolge fiir
allgemeine Speicherreservoire geméf der Sensitivitatsanalyse in Kopp (2009) gegeniiber-

gestellt.
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Tabelle 6.3: Qualitative Rangfolge der Einfliisse auf die COg-Speicherung allgemein (gem. Kopp,
2009) und am Standort Ketzin im Vergleich zu einem représentativen Reservoir. Die Variante be-
zieht sich auf die untersuchte Ketzin-Variante mit einem représentativen Parameter gem. Tabelle
6.1.

Speicherreservoire Standort Ketzin
allgemein im Vergleich zu einem

gem. Kopp (2009) reprisentativen Reservoir
Parameter Parameter Variante
Permeabilitat A Reservoirdruck P
Reservoirdruck Kapillardruck P.=0
Reservoirtemperatur %ﬁ relative Permeabilitét k,
COs-Injektionsrate @ COs-Injektionsrate Q
Salinitit 5 Salinitit S
relative Permeabilitét/ E Permeabilitét k
Kapillardruck % Reservoirtemperatur T
Porositét 5 Porositét [0)

Die Ergebnisse zeigen, dass dem Reservoirdruck eine besondere Bedeutung zukommt, da
dieser nicht nur das Reservoir charakterisiert, sondern auch durch das Injektionsregime
verdndert wird. Umso stiarker der Einfluss des Reservoirdruckes ist, desto stiarker wirkt
sich auch das Injektionsregime auf die Dynamik der Speicherung aus. Am Standort Ket-
zin hat der Reservoirdruck und der Injektionsdruck eine entscheidende Bedeutung fiir
die Dynamik der CO,-Speicherung, da das COy im Bereich zwischen initialem Formati-
onsdruck und maximal erlaubten Injektionsdruck seine héchste Kompressibilitdt besitzt
(Abbildung 6.2 a, vgl. auch Abbildung 2.4¢). Das beanspruchte Reservoirvolumen wih-
rend der Speicherung ist damit in erster Linie vom Injektionsdruck abhingig und mit
diesem die Reichweite der COo-Ausbreitung, sowie der Anteil des injizierten CO,, welcher
im Formationswasser gelost ist. Das heifit, dass die Bedeutung der Heterogenitét fiir die
Dynamik der COs-Speicherung am Standort Ketzin unter einheitlichen Druckbedingun-
gen untersucht werden muss, damit ihr Einfluss nicht vom Einfluss des Druckes iiberlagert
wird. Dies wurde in den Simulationen beachtet, die in den Kapiteln 7 und 8 beschrieben

sind.

Die Permeabilitat hat einen entscheidenden Einfluss auf den resultierenden Druck. Daher

ist es fiir die Simulation der COs-Speicherung in heterogene Reservoire von grofser Be-
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deutung, dass dem Modell die effektive Permeabilitit des Reservoirs zu Grunde liegt. Die
vertikale Permeabilitidt beeinflusst zudem den Auftrieb. Dies sollte bei der Verwendung
von homogenen Modellen beachtet werden, weil die effektive Permeabilitit, die aus hori-
zontaler und vertikaler Permeabilitdt ermittelt wird, vom betrachteten Mafstab abhéngt
(siche Kapitel 5.3.3).

Die relative Permeabilitit hat ebenfalls einen bedeutenden Einfluss auf die Dynamik der
COg-Speicherung. Zum einen beeinflusst sie den resultierenden Reservoirdruck wéhrend
der CO,y-Speicherung, auch wenn dieser Effekt in diesem Beispiel nur gering ausfiel, was
bei anderen Werten anders aussehen kann. Zum anderen hat sie einen Einfluss auf die
Mobilitit der Fluide, so dass sie die Front der COs-Ausbreitung und die Sittigung beein-
flusst. Da ihre charakteristischen Kurven schwer zu bestimmen sind (Miiller, 2011), birgt
sich in der relativen Permeabilitit eine grofe Modellunsicherheit, welche nur durch eine
Kalibrierung an vorhandene Messgrofen (Séttigungsverteilungen oder Ankunftszeiten)

reduziert werden kann.

Der Einfluss der Kapillardruckkurve auf die COo-Ausbreitung konnte mit diesem Bei-
spiel nicht gepriift werden, da die betrachteten Kapillardruckkurven bei Wasserséttigun-
gen oberhalb der residualen Wasserséttigung sehr nah beieinander liegen. Weiterhin wird
die residuale Wasserséttigung, welche in dieser Kurve definiert wird, nicht erreicht, da
die Mobilitat des Wassers durch die relative Permeabilitit bereits bei Wasserséttigungen
oberhalb der residualen herabgesetzt wurde, wodurch die Bedeutung der relativen Per-
meabilitdt noch deutlicher wird. Es wurde gezeigt, dass die Vernachlissigung des Kapil-
lardruckes zu einem unrealistischen Ergebnis fiihrt und daher nicht vernachléssigt werden

darf, wie es in vielen Modellanwendungen der Fall ist.

6.8 Ubertragbarkeit der Ergebnisse

Insbesondere die Reservoirbedingungen (Druck, Temperatur und Salinitit) unterscheiden
sich deutlich von den Bedingungen in einem reprisentativen Reservoir. Ergebnisse von
Simulationen am Standort Ketzin sind aufgrund der nichtlinearen Prozesse und der Kopp-
lung zwischen den Prozesse nicht quantitativ auf andere Standorte iibertragbar. Dennoch
weist der Standort Ketzin giinstige Eigenschaften fiir ein Pilotvorhaben auf, in welchem
versuchsweise geringe Mengen an COs verpresst werden. Aufgrund der grofsen Auswirkun-
gen von kleinen Druckénderungen auf die Fluideigenschaften am Standort Ketzin treten
bereits mit geringen Injektionsmengen Prozesse auf, die in industriellen Speicherprojek-

ten in reprisentativen Reservoiren mit deutlich hoheren Injektionsraten zu erwarten sind.
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Daher sind die Ergebnisse, welche mit Simulationen am Beispiel vom Standort Ketzin

erzielt werden, qualitativ auf potentielle Speichervorhaben iibertragbar.



7 Einfluss heterogener Permeabilitatsverteilun-
gen auf die CO,-Speicherung

Fiir die COg-Speicherung geeignete Reservoire zeichnen sich durch grofse Méchtigkeiten
der abgelagerten Sedimente, gut permeable und mit salinem Grundwasser gesittigte,
strukturell einfache Gesteinsformationen aus (IPCC, 2005). Dennoch bieten auch komple-
xere, fluviatile Systeme potentielle Speicherkapazitdten (Ambrose et al., 2008). In fluvia-
tilen Systemen weist die Rinnenfazies, die das Speichergestein darstellt, deutlich geringere
Schichtstérken auf. Die Ausbreitung erfolgt daher verstirkt unterhalb der Deckschicht und
in lateraler Ebene. Fiir diese Systeme wird der Einfluss heterogener Permeabilititsvertei-
lungen innerhalb des Speichergesteins am Beispiel vom Pilotstandort Ketzin untersucht.
Hierfiir wird die Monte Carlo-Methode angewendet, fiir die gleichwahrscheinliche Realisa-
tionen der rdumlich korrelierten Permeabilitatsverteilung mit geostatistischen Methoden
erstellt werden. Die untersuchten rdumlichen Permeabilitidtsverteilungen sind daher iiber
die geostatistischen Parameter (Variabilitidt der Permeabilitéit, Korrelationsliange und geo-
metrische Anisotropie) definiert. Die Untersuchung betrachtet die vertikale und die ho-
rizontale Ebene getrennt, um zwischen den Effekten in beiden Ebenen zu differenzieren.
Die berechneten Ergebnisse werden mit homogenen Referenzmodellen und mit den Mess-
werten am Standort Ketzin verglichen. Somit kann die Bandbreite der berechneten Ergeb-
nisse bewertet und Riickschliisse auf die tatsichlich vorhandene Permeabilititsverteilung

am Pilotstandort gezogen werden.

7.1 Referenzmodelle mit einem homogenen Permeabi-

litatsfeld

Einen vereinfachten und deterministischen Ansatz zur Simulation der COy-Speicherung
bietet das homogene Modell, in welchem die Parameter im Modellgebiet konstant gehal-
ten werden. Am Standort Ketzin erfolgt die COs-Injektion iiber eine vertikale Bohrung
(Ktzi201), so dass von einer radialen Ausbreitung im bohrlochnahen Bereich auszuge-
hen ist. In einem homogenen Medium verlduft die Ausbreitung zudem symmetrisch um
die Injektionsbohrung. Diese Symmetrieeigenschaft wird mit einem radialsymmetrischen
Berechnungsansatz genutzt. Es werden ein radialsymmetrisches vertikales Modell, in wel-
chem nur die vertikale Ebene (r, z) diskretisiert und im Folgenden als vertikales Modell

bezeichnet wird, und ein horizontalebenes Modell, in welchem die horizontale Ebene (x,

97
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y) diskretisiert und im Folgenden als horizontales Modell bezeichnet wird, betrachtet.

7.1.1 Radialsymmetrisches vertikales Modell

In der Injektionsbohrung Ktzi201 und der Beobachtungsbohrung Ktzi200 in 50 m Entfer-
nung wurde im oberen Bereich der Stuttgart Formation die méchtigste Sandsteineinheit
erbohrt, die durch eine Anhydrit-Zementation in zwei permeable Sandsteinlagen unter-
teilt ist (Norden et al., 2010). In diesen Sandsteinlagen ist mit einer CO,-Ausbreitung
zu rechnen (Forster et al., 2010). Das homogene Modell reprisentiert den Bereich einer
dieser beiden Sandsteinlagen mit einer Méchtigkeit von 8 m. Die Diskretisierung des radi-
alsymmetrischen, vertikalen Modells ist in Abbildung 7.1 skizziert. Sie betrigt in radialer
Richtung 2,5 m bis zu einem Abstand von 250 m von der Injektionszelle. Bis zu dieser
Entfernung wurde die maximale laterale COo-Ausbreitung fiir den berechneten Zeitraum
abgeschétzt. An den dquidistanten Bereich schliefsen noch weitere 25 Elemente an, deren
Groken exponentiell bis zum Modellrand in 20 km Entfernung zunehmen. Der Modellrand
wurde soweit von der Injektion entfernt definiert, damit die Ergebnisse auch nach lingerer
Simulationszeit nicht durch Randeffekte beeinflusst werden. Die vertikale Diskretisierung

der 8 m méchtigen Sandsteinschicht betrigt dquidistant 0,20 m.

Das Modell bezieht sich nicht direkt auf die obere oder untere Sandsteinschicht in den
Bohrungen Ktzi201 und Ktzi200. Daher wurde der mittlere gemessene Druck und die
mittlere gemessene Temperatur fiir diesen Bereich herangezogen. Weiterhin wurde die
Hilfte der in Ketzin tatsdchlich eingebrachten Injektionsrate als Eingangsdaten im Modell
angesetzt (vgl. Abbildung 4.9). Die Modellparameter entsprechen den Werten in Tabelle
6.1 fiir das Ketzin-Modell. Nur die effektive Permeabilitdt wurde angepasst, so dass eine
gute Ubereinstimmung zwischen dem modellierten und dem gemessenen Injektionsdruck
erzielt wird (Abbildung 7.2). Die effektive Permeabilitit in radialer Richtung ergibt sich
zu 42 1071 m?. Das Verhiltnis zwischen der vertikalen und horizontalen Permeabilitit
von 1/3 wurde im Modell beibehalten.

Die gute Ubereinstimmung zwischen dem modellierten und dem gemessenen Injektions-
druck bestéitigt den radialsymmetrischen Ansatz. Mit einem zweidimensionalen vertikalen
Ansatz wird ein unrealistischer Injektionsdruckverlauf berechnet, der von der angesetzten
Breite des Modells abhéingt (nicht dargestellt). Mit der Einheitsbreite wird eine horizontal
verlaufende Injektion suggeriert (pro m), so dass ein Vergleich mit dem Standort Ketzin

nicht mehr moglich ist.

Mit diesemm Modell wird zum Zeitpunkt der gemessenen Ankunftszeit nach 21 Tagen in
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Abbildung 7.1: Diskretisierung des horizontalen Modells (oben) und vertikalen Modells (unten).

Links ist jeweils der gesamte Modellbereich dargestellt, rechts der Bereich mit dquidistanter

Diskretisierung.
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Abbildung 7.2: Berechnete Injektionsdriicke bis 478 Tage nach Injektionsbeginn des homogenen

vertikalen und horizontalen Modells und gemessener Druck auf eine Teufe von 640 m bezogen.
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Kt2i200 (in 50 m Entfernung zur Injektion) mit sehr guter Ubereinstimmung eine late-
rale Reichweite der COy-Ausbreitung von 49 m simuliert (Abbildung 7.3). Die laterale
Reichweite zum Zeitpunkt der gemessenen Ankunftszeit nach 270 Tagen in Ktzi202 (in
112 m Entfernung zur Injektion) wird mit diesem Modell mit 209 m berechnet und weicht
deutlich vom beobachteten Wert ab. Die berechnete Ankunftszeit in 112 m Entfernung
betriigt 105 Tage. Die Reichweite nach 478 Tagen (zum Zeitpunkt der seismischen Mes-
sungen) liegt mit 299 m deutlich iiber der mittleren Reichweite aus der Interpretation
der seismischen Daten und wird von dieser Interpretation nur punktuell wiedergegeben
(Abbildung 4.11). Die Ergebnisse weisen auf Heterogenitéten hin, die mit dem homogenen
Modell nicht erfasst werden. Es bildet jedoch die Basis fiir die heterogenen Modelle, deren
Erstellung in Kapitel 7.2 beschrieben ist und stellt das Referenzmodell dar, mit dem die

Ergebnisse der heterogenen Modelle verglichen werden.

7.1.2 Horizontalebenes Modell

Mit einem radialsymmetrischen vertikalen Modell kann die COq-Ausbreitung in einem he-
terogenen Permeabilitdtsfeld in horizontaler Ebene nicht dargestellt werden. Daher wird
zusitzlich ein zweidimensionales horizontales Referenzmodell erstellt. In diesem wurde
eine Elementhéhe von 2,8 m verwendet. Sie entspricht der mit dem vertikalen Modell
berechneten mittleren Méchtigkeit der COy-Phase nach 478 Tagen und liegt auch im
Rahmen der mittleren Machtigkeit von 2,87 m nach 270 Tagen. Die Symmetrieeigenschaf-
ten der radialen Ausbreitung in einem homogenen, isotropen Medium ermoglichen nur
einen Quadranten zu modellieren, wobei fiir den homogenen, isotropen Fall sogar ein ein-
dimensionales Modell mit einem radialsymmetrischen Ansatz ausreichen wiirde. Um eine
direkte Vergleichbarkeit mit den heterogenen 2D horizontalen Modellen zu erhalten, wird
ein homogenes zweidimensionales Referenzmodell anstelle eines eindimensionalen Ansat-

zes verwendet.

Die Diskretisierung des 2D horizontalen Modells ist in Abbildung 7.1 skizziert. Sie betragt
in beiden Richtungen (x, y) jeweils 2,5 m bis zu einem Abstand von 400 m von der
Injektionszelle. Im Bereich des dquidistanten Gitters mit 160 x 160 Elementen wurde
die horizontale COy-Ausbreitung fiir den angesetzten Zeitraum abgeschitzt. An diesen
Bereich schlieken weitere 25 Elemente in jeder Richtung an, deren Grofe exponentiell
bis zum Modellrand in 20 km Entfernung zunehmen. Mit dem grofsen Abstand zwischen

Injektion und Modellrand wird ein Randeinfluss vermieden.

Das Modell stellt einen Quadranten einer Sandsteinlage dar. Daher wird die Injektion in
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einem Eckelement simuliert. Die modellierte Injektionsrate betragt ein Viertel der mo-
dellierten Rate im radialsymmetrischen vertikalen Modell (eine Sandsteinlage) und damit

ein Achtel der in Ketzin tatsdchlich eingebrachten Injektionsrate.

Die Modellparameter entsprechen den Werten des vertikalen Modells (Tabelle 6.1) mit
Ausnahme der effektiven Permeabilitit. Diese wurde so gewihlt, dass eine gute Uber-
einstimmung zwischen dem modellierten und dem gemessenen Injektionsdruck erzielt
wird (Abbildung 7.2) und ergibt sich zu 120 - 107" m?. Sie steht damit zur effektiven

Permeabilitdt des vertikalen Modells im umgekehrten Verhédltnis wie die Modellhohen:

42-10715 m?2 _ 28 m
120-10-15 m2 — 8 m °

Die Diskretisierung der horizontalen Ebene mit quadratischen Elementen beeinflusst die
Form der Ausbreitung, welche nicht mehr streng radialsymmetrisch verlauft (Abbildung
7.3). Daher werden am Modellrand (x-, y-Achse) etwas andere Reichweiten fiir die COo-
Ausbreitung berechnet als auf der Modelldiagonalen (x=y, siehe Abbildung 7.3). Die be-
rechnete laterale Reichweite der COs-Phase zur ersten Ankunftszeit liegt wie im vertikalen
Modell im Mittel bei 49 m. Das zeigt, dass auch mit diesem Modellansatz die erste An-
kunftszeit gut simuliert wird. Auch die berechneten Reichweiten der CO5-Phase nach 270
und 478 Tagen liegen in der Grofenordnung der Ergebnisse des vertikalen Modells (Tabelle
7.1). Die berechnete Ankunftszeit im Abstand von 112 m betrigt 95 Tage am Modellrand
und 118 Tage auf der Modelldiagonalen.
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Abbildung 7.3: Berechnete Séttigungen der COo-Phase mit einem homogenen vertikalen (links)
und einem horizontalen (rechts) Modell nach 478 Tagen. Ebenfalls dargestellt sind die Ausbrei-
tungsfronten der COz-Phase nach 21 und 270 Tagen.
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Tabelle 7.1: Ergebnisse der homogenen Modelle 21, 270 und 478 Tage nach Injektionsbe-
ginn. Aufgefiihrt sind maximale laterale Ausbreitung der COs-Phase (Reichweite), mittlere
Schichtméchtigkeit der COs-Phase (hco,m), von der COy-Phase beanspruchtes Reservoirvo-
lumen (Vges,co, ), mittlere COq-Séittigung (Sco,m) sowie Anteile der COz-Phase (COy,y) und
der freien (mobilen) COq-Phase (COyy r)) an der injizierten COz-Masse und berechneter Injek-

tionsdruck am Injektionselement (Pry;).

Vertikales Modell Horizontales Modell

21 Tage 270 Tage 478 Tage 21 Tage 270 Tage 478 Tage

Reichweite  [m] 49 209 299 44-54  203-229  295-334

he0ym [m] 3,99 2,87 2,80 Elementhohen: 2,80
Viesco, 108 m? 38,9 617 1261 43,3 792 1630
Scoum ] 0,13 0,18 0,18 0,11 0,12 0,12
COqy) %] 63 74 75 60 65 66
COuy.p) %] 40 54 55 33 38 39
P rnj [MPa] 7,44 7.75 7.80 7,44 7,74 7,79

Anteile COy:  gasférmig/iiberkritisch: COy(y), gelost: COg(qq)= 100 % - COgy)
frei: COy(y, p), residual: COy(y, ) =CO024)-COq(g, 1

7.1.3 Vergleich der Ergebnisse des radialsymmetrischen vertika-

len und des horizontalebenen Modells

Die Ergebnisse des vertikalen und horizontalen Modells sind in Tabelle 7.1 gegeniiberge-
stellt. Das berechnete Reservoirvolumen (V gesco,), das von der COy-Phase in Anspruch
genommen wird, wurde zur Vergleichbarkeit untereinander und mit dem Standort Ket-
zin auf zwei Sandsteinschichten bezogen, d.h. die Ergebnisse des radialsymmetrischen
vertikalen Modells (eine Sandsteinschicht) wurden verdoppelt und die des horizontalen
Modells (ein Quadrant einer Sandsteinschicht) achtfach erhoht. Es ist zu erkennen, dass
mit dem horizontalen Modell ein groferes Volumen des Reservoirs mit einer geringeren
mittleren Sattigung der CO9-Phase (Sco, ) beansprucht wird als mit dem vertikalen Mo-
dell. Hier zeigt sich der Einfluss des Auftriebs des COs, welcher im vertikalen aber nicht
im 2D horizontalebenen Modell beriicksichtigt wird. Aufgrund des Auftriebs entstehen
hohere Sattigungen der COo-Phase im oberen Bereich des Reservoirs. Im horizontalen
Modell variiert die berechnete Sattigung der CO,-Phase weniger, daher wird mit diesem

Modellansatz die maximale Sattigung der COs-Phase unterschétzt. Auch der Mittelwert
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der COo-Sattigung im von der COs-Phase beanspruchten Reservoirbereich wird mit dem
horizontalen Modell unterschétzt. Durch das grofsere Reservoirvolumen, in welchem eine
COq-Phase auftritt, wird im horizontalen Modell bei gleichem Injektionsdruck ein héhe-
rer Anteil des injizierten COy im Formationswasser gelost. Da der verbleibende Anteil
der COo-Phase zum einen geringer ist und sich zum anderen auf ein groferes Volumen
verteilt, erkldrt dies auch die geringere mittlere Sattigung der CO5-Phase. In Tabelle 7.1
ist der Anteil der COy-Phase (COy(y) an der injizierten CO,-Masse aufgelistet. Der ver-
bleibende Anteil, liegt im Formationswasser gelost vor. Unter Annahme einer residualen
CO,-Séttigung von 0,05 (Tabelle 6.1) kann zus#tzlich der Anteil der freien (d.h. mobilen)
COq-Phase (COqy ) an der injizierten CO,-Masse angegeben werden. Dieser ist auf-
grund des groferen beanspruchten Reservoirvolumens im horizontalen Modell kleiner als
der Anteil im vertikalen Modell.

Das vertikale Modell wird radialsymmetrisch berechnet, wodurch eine dreidimensionale
Ausbreitung in einem homogenen, isotropen Medium erfasst wird. Das zweidimensionale
horizontale Modell stellt durch den Ansatz einer konstanten Schichtdicke (Elementhéhe)
eine Abstraktion des vertikalen Modells dar, in welchem vertikale Stromungen und da-
mit auch die Auftriebskraft nicht beriicksichtigt werden. Im homogenen, isotropen Fall
kann diese Modellvereinfachung bewertet werden. Die Ergebnisse zeigen, dass mit dem
horizontalen Modell ein groferes beanspruchtes Reservoirvolumen berechnet wird und die
maximalen und mittleren Séttigungen der CO2.-Phase ebenso wie der Anteil der mobilen
COs-Phase unterschétzt werden (Tabelle 7.1). Dies sind wichtige Faktoren fiir die Ermitt-
lung der Speicherkapazitit. Sie resultieren aus dem horizontalen Modellansatz und sind

auch bei der Auswertung der heterogenen horizontalen Modelle zu beachten.

7.2 Erstellung von heterogenen Permeabilitatsfeldern

Wie in Kapitel 7.1 gezeigt wurde, ist am Standort Ketzin mit einer CO,-Injektion iiber
eine vertikale Bohrung von einer radialen Ausbreitung auszugehen. Daher kann der gemes-
sene Injektionsdruck zusammen mit der gemessenen Injektionsrate mit einem vertikalen
Modell mit radialsymmetrischem Ansatz simuliert werden. Die Heterogenitit liegt jedoch
auf vertikaler und horizontaler Ebene vor. Der Einfluss heterogener Permeabilititsfelder
wird daher in beiden Ebenen betrachtet. Hierfiir werden zweidimensionale vertikale und
horizontale Felder separat untersucht, um die Effekte der vertikalen und horizontalen
Permeabilitdt zu bewerten. Ein heterogenes dreidimensionales Modell wiirde gegeniiber

zweidimensionalen Ansétzen deutlich lingere Rechenzeiten zur Losung der Stréomungs-
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gleichungen bedeuten. Zudem sind die vorhandenen Daten am Pilotstandort Ketzin zur
Einschitzung der tatsdchlichen heterogenen Permeabilititsverteilung begrenzt. Sie be-
schrinken sich in erster Linie auf die Messungen der Permeabilitit in den drei Bohrungen,
die Messung der COy-Ankunftszeiten in den zwei Beobachtungsbohrungen und der Inter-
pretation der geophysikalischen Messungen. Letztere sind eine 3D-Oberflichenseismik und
fortlaufende Messungen des spezifischen elektrischen Widerstandes zwischen den Bohrun-
gen, welche aufgrund ihrer Auflésung mit Unsicherheiten behaftet sind (siehe Kapitel
4.5). Wihrend es sich bei den Messungen in den Bohrungen um Punktmessungen han-
delt, stellen die genannten geophysikalischen Messungen entweder die horizontale Ausbrei-
tungsebene (3D-Oberflichenseismik) oder die vertikale Ebene zwischen den Bohrungen

(geoelektrische Messungen) dar.

Die untersuchten zweidimensionalen heterogenen Permeabilititsfelder wurden mit lognor-
malen Permeabilititsverteilungen und unkonditionierten, geostatistischen Simulationen
unter Anwendung von Standardtechniken der sequentiellen Gauk’schen Simulation (Pe-
besma, 2004) erstellt. Eine Konditionierung wurde an den Bohrungen nicht vorgenommen,
da eine Mafstabsiibertragung vom Bohrkerndurchmesser (ca. 0,14 m) auf den Diskreti-
sierungsmafstab (2,5 m) erforderlich gewesen wére. Diese ist von der gewéhlten Methode
abhingig und birgt weitere Modellunsicherheiten. Daher erfolgte die Belegung der diskre-
ten Elemente, denen die Bohrungen (Ktzi200, Ktzi201 und Ktzi202) zugeordnet werden,
ebenfalls mit Permeabilitdten, welche mit der rdumlichen Zufallsfunktion generiert wur-

den.

Fiir die Verteilungsfunktion der Sandsteinfazies der Stuttgart Formation wurde eine Nor-
malverteilung gewéhlt, welche nach Generierung der rdumlichen Verteilung lognormal
transformiert wurde. Als Bezugsgrofe wurde fiir alle Modelle das selbe geometrische Mit-
tel efnk angesetzt. Es hat sich wihrend der Bearbeitung herausgestellt, dass hiermit eine
bessere Ubereinstimmung zwischen dem berechneten mittleren Druck und dem gemes-
senen erzielt wird, als wenn das arithmetische Mittel u, als Bezug in allen Modellen
verwendet wird. Die beiden Varianten unterscheiden sich nur um einen Faktor in der Per-
meabilitit, welcher von der gewiihlten Varianz o, abhingt (Gleichung 5.2). Als Wert
fiir das geometrische Mittel wurde die effektive Permeabilitit des jeweiligen homogenen
Modells verwendet, mit welcher eine gute Ubereinstimmung zwischen dem berechneten
und gemessenen Injektionsdruckverlauf erzielt wurde (Abbildung 7.2). Die Varianz wurde
so gewahlt, dass die Verteilung im Rahmen der gemessenen Permeabilitdten liegt, wo-
bei der Mittelwert der gemessenen Permeabilititen dann nicht mit dem Erwartungswert

der fquivalenten Permeabilititen iibereinstimmt (Abbildung 7.4). Eine Ubereinstimmung
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zwischen der am Kern gemessenen Permeabilitdtsverteilung und der modellierten Per-
meabilitdtsverteilung der diskreten Elemente war nicht zu erzielen, wenn der berechnete
Injektionsdruck mit dem gemessenen iibereinstimmen soll. Eine gute Ubereinstimmung im
Injektionsdruck ist gerade am Beispiel vom Pilotstandort Ketzin bedeutsam, an dem das
COs eine sehr hohe Kompressibilitdt im Druckbereich zwischen ungestértem Reservoir-
druck und maximal erlaubtem Injektionsdruck besitzt. Dadurch dndert sich bei geringen
Druckéinderungen die COq-Dichte stark (Abbildung 4.6), welche wiederum die ausgewerte-
ten Ergebnisse wie Ankunftszeiten und maximale Ausbreitung beeinflusst (siehe Kapitel
6) und damit den Einfluss der unterschiedlichen Permeabilitétsverteilungen verdecken

wiirde.

Da die diskreten Elemente der vertikalen und horizontalen Modelle ein groferes Volumen
besitzen als das Volumen, in welchem die Permeabilititen im Bohrkern gemessen wer-
den, handelt es sich im heterogenen Modell um dquivalente Permeabilitéten, welche nicht
mit den am Kern gemessenen Permeabilitiaten gleichgesetzt werden kénnen (siehe Kapitel
5.3.3). Es sei auch nochmals darauf hingewiesen, dass die berechnete effektive Permea-
bilitdt des homogenen, radialsymmetrischen Modells eine bessere Ubereinstimmung mit
den Ergebnissen aus den hydraulischen Tests aufweist, welche ebenfalls in einem anderen
Verhiltnis zu den am Kern gemessenen Permeabilititen als erwartet liegen (siehe Kapitel
4). Die verwendete rdumliche Verteilungsfunktion wurde direkt auf die diskreten Elemente
der numerischen Modelle angewendet, daher wurde keine Mafsstabsiibertragung von einer
feineren Diskretisierung durchgefiihrt. Fiir die rdumliche Variabilitit wurde das spéri-
sche Variogrammmodell gewdhlt. Die untersuchten Korrelationsldngen liegen innerhalb
der maximalen Ausbreitung fiir den untersuchten Zeitraum und betragen mindestens die
vierfache Lange bzw. Hohe der diskreten Elemente (d.h. mindestens 10 m in lateraler und
0,8 m in vertikaler Richtung). Die angesetzten geostatistischen Modellparameter sind in

Tabelle 7.2 zusammengefasst.

7.2.1 Vertikale Modelle

Wie in Kapitel 7.1 beschrieben, ist fiir das zweidimensionale vertikale Modell eine radial-
symmetrische Berechnung erforderlich, damit die berechneten Driicke und damit auch alle
anderen Ergebnisse mit dem Standort Ketzin vergleichbar sind. Eine radialsymmetrische
vertikale Berechnung bedeutet, dass die diskreten Volumina in der vertikalen Ebene vom
Radius (d.h. der Entfernung von der Injektionsstelle) abhéngen und somit der Druckabbau

infolge einer Injektion radialsymmetrisch erfolgt. Die heterogenen Permeabilititsfelder
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Abbildung 7.4: Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen der lognormalen Permeabilitdtsverteilun-
gen in den Modellen (dquivalente Permeabilitidten der diskreten Elemente) und relative Héufig-

keitsverteilung der am Kern gemessenen Permeabilititen (Norden et al., 2010).

Tabelle 7.2: Geostatistische Parameter der simulierten heterogenen Permeabilitétsfelder fiir die

horizontalen und vertikalen Modelle.

Horizontale Modelle

Vertikale Modelle

Nr. Omp ek, ap  ag:ay Ok e'™F p,  a, a:a;
[1071° m?] [m] [10715 m?] [m]
1 0,0 120 136 10 1:1 0,5 42 48 10 125:1
2 0,0 120 136 30 3:1 0,5 42 48 30 375:1
3 0,0 120 136 30 1:1 0,5 42 48 30 125:1
4 0,6 120 136 90 3:1 0,5 42 48 90 375:1
) 0,0 120 136 90 1:1 0,5 42 48 90 125:1
6 1,0 120 198 30 1:1 1,0 42 69 30 12,5:1
7 1,0 120 198 90 3:1 1,0 42 69 90 375:1
8 1,0 120 198 90 1:1 1,0 42 69 90 125:1
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wurden auf der vertikalen zweidimensionalen Ebene erstellt und den diskreten Volumina
ohne Mafstabsiibertragung zugewiesen. Wiirde eine Mafstabsiibertragung aufgrund der
mit der Entfernung zum Injektionsort steigenden Volumina erfolgen, wiirde dies eine mit
dem Radius zunehmende Homogenisierung bedeuten, so dass eine vertikale heterogene
Permeabilititsverteilung nicht mehr erkennbar wére (Lengler et al., 2010). Es ist daher
notwendig, keine Mafsstabsiibertragung der Permeabilitit vorzunehmen, um die vertikalen
Stromungsvorginge im heterogenen Feld zu untersuchen. Es ist ebenso notwendig, dass
die berechneten Driicke der verschiedenen Realisationen iibereinstimmen, um den Einfluss
der Heterogenitat vergleichen und bewerten zu konnen, ohne dass er vom Druckeinfluss
iiberlagert wird (Kapitel 6.7). Deshalb wurde die Kombination aus 2D vertikalen, hetero-
genen Permeabilititsfeldern mit radialsymmetrischer Berechnung gewéhlt. Dabei wurde
beachtet, dass die Annahme der Ergodizitdt bestehen bleibt, d.h. dass sich die gewahlte
Verteilungsfunktion durch den radialsymmetrischen Raum nicht verédndert. Daraus folgt,
dass der Mittelwert der Permeabilitdt jeder Realisation mit dem Erwartungswert der zu-
grunde gelegten Verteilungsfunktion iibereinstimmen muss, auch wenn die Permeabilitét
mit dem Elementvolumen gewichtet wird. Ist dies nicht gegeben, sind die Realisationen

nicht vergleichbar bzw. gehoren nicht zur selben Zufallsfunktion.

Die Diskretisierung der vertikalen Modelle ist in Kapitel 7.1 beschrieben und in Abbildung
7.1 dargestellt. Das heterogene Permeabilitatsfeld wurde im Bereich der dquidistanten Dis-
kretisierung (bis zu einem lateralen Abstand von 250 m von der Injektionszelle) generiert.
Auferhalb dieses Feldes bis zum Modellrand wurden den Elementen der geometrische
Mittelwert der Permeabilitit (entspricht der effektiven Permeabilitit des homogenen Mo-

dells) zugewiesen.

Es wurden acht geostatistische Modelle mit verschiedenen Standardabweichungen der log-
normalen Permeabilitiatsverteilung oy, und verschiedenen Korrelationsldngen (a,, a.)
nach Tabelle 7.2 aufgestellt. Da aus dem natiirlichen geologischen Ablagerungsprozess
eine geometrische Anisotropie resultiert, wurde in allen Modellen unterschiedliche verti-
kale und laterale Korrelationslangen angesetzt. In Abbildung 7.5 sind beispielhaft vier
heterogene Permeabilititsfelder mit verschiedenen Korrelationslangen, Anisotropien und
Standardabweichungen der lognormalen Permeabilitidtsverteilung dargestellt. Eine grofe-
re Standardabweichung der lognormalen Permeabilititsverteilung ist in einem starkeren
Farbkontrast zu erkennen, der die steigende Variabilitdt der Permeabilitdtswerte wider-
spiegelt. Eine hohere Korrelationsldnge ist in den groferen zusammenhéngenden Bereichen

dhnlicher Permeabilititswerte zu erkennen und spiegelt die raumliche Variabilitat wider.
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Abbildung 7.5: Beispiele einer Realisation der vertikalen heterogenen Permeabilititfelder mit
unterschiedlichen Korrelationsldngen (a(r), a(z)) und Standardabweichungen (o) der lognorma-

len Permeabilitétsverteilung.

7.2.2 Horizontale Modelle

Die horizontalen heterogenen Modelle bilden wie das horizontale homogene Modell einen
Quadranten der horizontalen Ausbreitung in einer Sandsteinschicht ab. Die Diskretisie-
rung ist in Kapitel 7.1 beschrieben und in Abbildung 7.1 dargestellt. Auf dem Aquidistan-
ten Gitter von 160 x 160 Elementen wird das heterogene Permeabilititsfeld abgebildet.
Den an diesen Bereich anschliefenden Elementen wurden der geometrische Mittelwert
der Permeabilitit (entspricht der effektiven Permeabilitdt des homogenen horizontalen

Modells) zugewiesen.

Es wurden acht geostatisische Modelle mit verschiedenen Standardabweichungen der log-
normalen Permeabilitdtsverteilung oy, verschiedenen Korrelationslingen (a,, a,) sowie
mit und ohne geometrischer Anisotropie untersucht (Tabelle 7.2). In Abbildung 7.6 sind
exemplarisch vier heterogene Permeabilititsfelder mit verschiedenen Standardabweichun-
gen der lognormalen Permeabilitatsverteilung, verschiedenen Korrelationslangen sowie ein
isotroper und ein anisotroper Fall dargestellt. Wie bei den vertikalen Modellen ist eine
grofere Standardabweichung der lognormalen Permeabilitdtsverteilung in einem starkeren
Farbkontrast zu erkennen, der die steigende Variabilitit der Permeabilitdtswerte wider-
spiegelt. Eine hohere Korrelationsldnge ist in den groferen zusammenhéangenden Bereichen
dhnlicher Permeabilitdtswerte zu erkennen und spiegelt die rdumliche Variabilitdt wider.

Eine geometrische Anisotropie ist in der richtungsabhéngigen Grofe zusammenhéngender
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Bereiche dhnlicher Permeabilitdtswerte zu sehen.
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Abbildung 7.6: Beispiele einer Realisation der horizontalen heterogenen Permeabilitétfelder
mit unterschiedlichen Korrelationsldngen (a(z), a(y)) und Standardabweichungen (o) der log-

normalen Permeabilitdtsverteilung.

7.3 Ergebnisse der Simulationen mit heterogenen Per-

meabilitatsfeldern

Die Auswertung der Simulationen mit heterogenen Permeabilititsfeldern wurden im Be-

sonderen zu den Zeitpunkten der Messwerte am Pilotstandort Ketzin durchgefiihrt, d.h.
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zur ersten Ankunftszeit in Ktzi200 nach 21 Tagen, zur zweiten Ankunftszeit in Ktzi202
nach 270 Tagen und im Zeitraum der seismischen Messung im Herbst 2009, hierfiir re-
prasentativ nach 478 Tagen. Der Vergleich zu der seismischen Messung wurde nur mit
den horizontalen Modellen gezogen, da die 3D-Oberflichenseismik eine horizontale COs-
Verteilung abbildet. Daher wurden nur 270 Tage mit den vertikalen Modelle simuliert. Zu

den untersuchten Zeitpunkten wurden

e die maximale laterale Ausbreitung der CO,-Phase von der Injektionsstelle (Reich-
weite),

e die mittlere Méchtigkeit der COy-Phase (heo, m),

e das von der COo-Phase beanspruchte Reservoirvolumen (V ges.co,),

e die mittlere CO-Sittigung im beanspruchten Reservoirvolumen (Sco,.m),

o der Anteil der COy-Phase (COy(,) von der gesamten injizierten CO,-Menge und

e der Anteil der freien (d.h. mobilen) COy-Phase (COgy, 5)) von der gesamten injizier-

ten COo-Menge unter Annahme einer residualen CO,-Séttigung von 0,05
bestimmt. Ausgewertet wurden ebenfalls

e die Ankunftszeit (Index at) der CO5-Phase in 112 m Entfernung und

e der Injektionsdruckverlauf.

Fiir jedes Modell aus Tabelle 7.2 wurde eine Monte Carlo-Simulation mit 30 Realisationen
mit dem numerischen Simulationsprogramm berechnet und die Ergebnisse statistisch aus-
gewertet. Das Ergebnis besteht daher nicht aus einem einzelnen Wert, sondern aus einer
Ergebnismenge, in die alle Ergebnisse der 30 Realisationen eingehen. Die Ergebnismenge
kann mit dem Mittelwert u charakterisiert werden, um den die Ergebnisse zwischen Maxi-
mum und Minimum variieren. Als Varianzmaf kann die Standardabweichung o verwendet
werden. Bei einer Normalverteilung liegen 68,3 % der Ergebnisse im Intervall u + 0. Aus
der Standardabweichung wird auch der Standardfehler des Mittelwertes berechnet. Er ist

von der Anzahl der Realisationen N abhéngig und ergibt sich zu

=7 (7.1)

Da mit Ausnahme der Ergebnisse nach 478 Tagen jeweils 30 Realisationen berechnet wur-
den, unterscheidet sich der Standardfehler des Mittelwertes nur um den Faktor N %5 von
der Standardabweichung o. Auf die Angabe des Standardfehlers in den tabellarischen Zu-

sammenfassungen der Ergebnisse wurde daher verzichtet. Die Ergebnisse der Monte Carlo-
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Simulationen, welche auf den geostatistischen Parametern aus Tabelle 7.2 basieren, sind in
den Tabellen 7.3 bis 7.5 zusammengefasst. Analog zu der Auswertung der Ergebnisse der
homogenen Modelle (Kapitel 7.1) wird das berechnete Reservoirvolumen (V ges co,), das
von der COs-Phase in Anspruch genommen wird, auf zwei Sandsteinschichten bezogen,
d.h. die Ergebnisse der vertikalen Modelle (eine Sandsteinschicht) wurden verdoppelt und

die der horizontalen Modelle (ein Quadrant einer Sandsteinschicht) achtfach erhoht.

7.4 Einfluss auf die CO,-Sittigung

Mit der Monte Carlo-Simulation wird fiir jede Realisation eine raumlich verteilte Sattigung
der COy-Phase berechnet. Abbildungen 7.7 und 7.8 zeigen beispielhaft die Sittigungs-
verteilung nach 270 Tagen jeweils einer Realisation aus jeder Monte Carlo-Simulation.
Anhand dieser Realisation ist bereits zu erkennen, dass mit den horizontalen Modellen
geringere maximale COo-Sdttigungen berechnet werden als mit den vertikalen Modellen.
Dieses Ergebnis ist konsistent zu den Aussagen aus den homogenen Modellen (Kapitel
7.1). Durch den Auftrieb des COy werden hohere Séttigungen im oberen Bereich des Re-
servoirs beobachtet. Die Varianz der vertikalen Sittigungsverteilung der COo-Séttigung

im Reservoir ist dadurch hoher als die Varianz in der horizontalen Verteilung.

Der Mittelwert und die Varianz der COo-Sittigung in jedem Element, die sich aus den
30 Realisationen ergeben, sind die ersten zwei Momente der rdumlich verteilten stochas-
tischen Ergebnisvariablen, welche die Sattigung beschreibt. Die raumliche Verteilung des
ersten Moments ist in den Abbildungen 7.9 und 7.10 dargestellt. Die rdumliche Verteilung
der Standardabweichung der CO,-Séttigung, die sich aus dem zweiten Moment (der Vari-
anz) ergibt, ist in den Abbildungen 7.11 und 7.12 visualisiert. In der Standardabweichung
der COy-Phasenséttigung ist die Variabilitdt der Sdttigung zu erkennen. In den héheren
Standardabweichungen der vertikalen Modelle im Vergleich zu den horizontalen Modellen
zeigt sich die héhere Variabilitiat in der COs-Séttigung in vertikaler Ebene. Die hochsten
Standardabweichungen befinden sich im oberen Bereich der Modelle und im Nahbereich
der Injektion. Die Standardabweichung steigt mit groferer Variabilitdt der Permeabilitét

(0mk), geringerer Korrelationsldnge und kleinerer geometrischer Anisotropie.

Das erste Moment der COq-Séttigung ist in Tabelle 7.6 ausgewertet. Die statistische Aus-
wertung der Werte bezieht sich auf den Reservoirbereich, in welchem das erste Moment
der COq-Sattigung grofer Null ist. Das resultierende Reservoirvolumen ist in Tabelle 7.6
aufgefiihrt. Es stellt nicht das tatsdchlich von der CO5-Phase beanspruchte Reservoirvolu-

men dar, sondern das Volumen, in welchem ein Auftreten von CO, potentiell mdglich ist.
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Tabelle 7.3: Ergebnisse der Monte Carlo-Berechnungen 21 Tage nach Injektionsbeginn (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2)

Vertikale Modelle Horizontale Modelle

1 2 3 4 5 6 7 8 1 2 3 4 5 6 7 8

Min 39 39 36 34 34 39 36 34 52 53 52 52 52 56 52 54

Reichweite I 47 48 47 48 46 49 51 48 57 60 59 59 59 65 67 65

[m] o 3 5 7 8 8 8 9 11 3 4 4 5 5 7 10 8

Max 56 61 66 69 66 76 76 81 64 68 74 71 79 81 91 94
Min 33 31 22 21 20 1,3 1,3 1.2

hco, m W 42 4,1 41 41 42 38 36 38 Elementhohen
[m] o 05 06 10 10 12 1,1 1,1 13 2.8 m

Max 53 52 58 60 63 61 60 62

Min 389 393 372 376 351 333 356 31,0 41,9 41,9 41,0 41,2 386 389 396 32,8
Vies.co, M 414 41,6 40,2 404 39,1 41,7 42,1 390 428 43,0 42,6 42,8 423 424 427 416
[103 m?] o 0 11 1,8 18 23 32 32 43 05 06 08 09 16 15 18 32
Max 43,2 44,0 43,0 43,9 438 46,7 482 47,3 437 444 438 448 451 452 463 46,6

Min 0,11 011 0,11 0,11 0,11 0,10 0,10 0,10 0,11 0,10 0,11 0,11 0,11 0,10 0,10 0,11

ScOgm [ 0,12 012 0,13 0,13 0,13 0,12 0,12 0,13 0,11 0011 0,11 0,11 0,11 0,11 0,11 0,11
[-] o 0,01 001 001 001 001 0,02 002 0,02 0 0 0 0 0 0 0 0
Max 0,14 0,14 0115 015 0,16 0,18 0,17 0,19 0,11 0011 011 0,11 0,11 0,11 0,11 0,11

Min 59 58 58 58 58 55 53 55 57 57 57 56 56 57 55 55

COyy) [ 61 61 62 62 63 60 60 63 59 59 59 58 59 59 59 60
[%] o 1,2 13 20 21 24 37 36 44 05 07 06 09 13 13 16 30
Max 64 64 66 66 67 70 68 71 59 59 60 60 62 62 62 68

Min 34 32 33 33 33 29 29 30 31 31 32 31 31 31 30 30

COuy.p) [ 37 37 38 38 39 37 37 39 32 32 32 32 32 33 33 33
[%] o 18 20 32 32 36 54 52 60 04 05 05 07 09 11 15 23

Max 41 41 45 45 46 51 49 53 33 33 33 33 35 36 36 40
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Tabelle 7.5: Ergebnisse der Monte Carlo-Berechnungen 478 Tage nach Injektionsbeginn (Mo-
delle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2). Die Werte bei Reichweiten tiber 400 m sind nicht repré-

sentativ, da ab 400 m die Diskretisierung grober wird und fiir diesen Bereich kein heterogenes

Feld modelliert wurde.

Horizontale Modelle

1 2 3 4 5 6 7 8
Min 326 364 344 361 366 377 (453)  (408)
Reichweite  p 339 384 372 (407) 398  (412)  (503)  (456)
[m)] o 10 15 20 (30) (20) (29) (30) (35)
Max 355 (406)  (419)  (448) (427) (471)  (539)  (507)
Min 1585 1610 1638 1623 1614 1594 (1571) (1581)
V Res.cOy w 1591 1626 1654 (1654) 1650 (1626) (1618) (1643)
(103 m3] o 6 11 11 (17) (16) (21) (34) (30)
Max 1603 (1642) (1675) (1674) (1675) (1655) (1673) (1694)
Min 0,12 0,12 0411 0,11 0,12 0,11 (0,12) (0,11)
Scoym w 0,12 0,12 0,12 (0,12 0,12 (0,12) (0,12) (0,12)
-] o 0 0 0 (0) (0) (0) (0) (0)
Max 0,12 (0,12) (0,12) (0,12) (0,12) (0,12) (0,12) (0,12)
Min 67 66 65 65 65 65 (64) (64)
COqy) Y 67 66 65 (65) 66 (66) (66) (65)
(%] o 0,2 0,3 0,3  (0,4) (0,4 (0,5) (1,00 (0,7
Max 67  (67) (66) (66) (67) (66) (67) (67)
Min 40 39 37 37 38 38 (38) (38)
CO2g,1) T 40 39 38 (38) 38 (39) (39) (39)
(%] o 40 40 39 (39) (39) (41) (41) (40)
Max 0,2 (0,4 (0,4 (0,5 (0,4) (0,79 (0,8)  (0,7)

Fiir diesen Bereich wurde der Mittelwert und die Standardabweichung des ersten Moments

der COs-Sattigung berechnet, welche in Tabelle 7.6 aufgefiihrt sind.

Um gezielt Reservoirbereiche auszuwerten, die mehrere diskrete Elemente umfassen (z.B.

im direkten Umkreis der Bohrungen), empfiehlt es sich, erst den Mittelwert in diesem Be-

reich fiir jede Realisation der Monte Carlo-Simulation zu berechnen und diese Ergebnisse

dann auszuwerten. Die daraus resultierende Varianz der gemittelten CO,-Séttigung be-
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Tabelle 7.6: Auswertung der mittleren COs-Sattigungsverteilung (Mittelwert ISco, s Standard-
abweichung s, ) im potentiell beanspruchten Reservoirvolumen (Vpot,co,) der horizontalen
und vertikalen Modelle nach 270 Tagen (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2). Die Mittelung
aus den 30 Realisationen erfolgte erst in jedem Element (erstes Moment der COq-Séttigung) und

dann iiber das potentiell beanspruchte Reservoirvolumen.

vertikale Modelle horizontale Modelle

LSco, OSco,  Vpot,cOs KSco, OSco,  Vpot,COs

Nr. [-] [ [10°m?] (%] (%] [10°m?]
1 0,116 0,053 927 0,090 0,037 1028
2 0,108 0,051 995 0,083 0,036 1111
3 0,103 0,047 1043 0,075 0,033 1220
4 0,103 0,046 1045 0,067 0,032 1372
5 0,102 0,040 1046 0,067 0,031 1381
6 0,083 0,069 1287 0,060 0,048 1525
7 0,071 0,063 1492 0,052 0,044 1785
8 0,077 0,057 1335 0,055 0,047 1868

schreibt die Variabilitdat der mittleren CO,-Séttigung in dem untersuchten Bereich besser
als die Varianz des ersten Moments der COo-Sittigung. Zudem wird mit dem Mittelwert
des ersten Moments der CO,-Séttigung das von der COy-Phase beanspruchte Reservoir-
volumen iiber- und die mittlere CO,-Séttigung unterschéitzt, da es sich auf das Reservoir-

volumen bezieht, in dem ein Auftreten von CO, potentiell méglich ist.

Fiir den Pilotstandort Ketzin gibt es noch keine zuverlidssige Interpretation der Mes-
sungen zur COq-Sattigung an den Bohrungen. Die Auswertung der Ergebnisse bezieht
sich daher auf das von der COy-Phase beanspruchte Reservoirvolumen. In diesem wur-
de fiir jede Realisation die mittlere COo-Sattigung berechnet sowie der Mittelwert, die
Standardabweichung und die Extremwerte aus allen Realisationen bestimmt. Die Ergeb-
nisse nach 270 Tagen sind in Tabelle 7.4 aufgefiihrt. Die Tabelle enthélt ebenfalls die
statistische Auswertung des von der COs-Phase beanspruchten Reservoirvolumens. Die
mittlere Sattigung der CO,-Phase liegt bei allen horizontalen Modellen bei 11-12 %. Die
Standardabweichung ist gering, was bedeutet, dass keine grofsen Schwankungen zwischen
den Ergebnissen der einzelnen Realisationen vorhanden sind. Bei den vertikalen Modellen
liegen die mittleren Sattigungen um 17 % und damit iiber den mittleren Werten der hori-

zontalen Modelle. Auch die Standardabweichungen der mittleren COq-Sattigungen liegen
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iiber den Werten der horizontalen Modelle. Die Standardabweichung der CO,-Séttigung
steigt mit zunehmender Standardabweichung der lognormalen Permeabilitdtsverteilung
(01 k) und zunehmender Korrelationslidnge. Sie betriagt jedoch maximal 4 0,02. Das von
der COy-Phase beanspruchte Reservoirvolumen ist bei den horizontalen Modellen im Mit-
tel grofser als bei den vertikalen, wobei die Variabilitdt des Volumens (charakterisiert durch
die Standardabweichung) bei den vertikalen Modellen deutlich hoher ist. Die Ergebnisse
nach 21 Tagen (Tabelle 7.3) und nach 478 Tagen (nur horizontale Modelle, Tabelle 7.5)
zeigen ein dhnliches Ergebnis. Dabei unterscheiden sich hauptséchlich die mittleren COo-
Sattigungen zwischen den vertikalen und den horizontalen Modellen nach 21 Tagen. Zu
diesem Zeitpunkt betragen die mittleren Sattigungen in den vertikalen Modellen ca. 12 %
und in den horizontalen Modelle 11 %.

Die beiden genannten Auswertungsansitze beziehen sich auf verschiedene Reservoirvolu-
men. Verglichen mit den Ergebnisse aus Tabelle 7.4 wird deutlich, dass mit Ansatz des
ersten Moments (Tabelle 7.6) ein grokeres beanspruchtes Reservoirvolumen, in welchem
eine COo-Phase auftritt, mit geringeren Séttigungen suggeriert, als in einzelnen Realisa-

tionen berechnet wird.

Zwischen der berechneten mittleren Sattigung der CO5-Phase und dem berechneten von
der COq-Phase beanspruchten Reservoirvolumen besteht eine lineare Korrelation (Abbil-
dung 7.14). In den vertikalen Modellen kann aufgrund des Korrelationskoeffizienten (|r| >
0,7) von einer guten Korrelation gesprochen werden. In den horizontalen Modellen ist die
Variabilitdt der mittleren CO,-Sattigung sehr gering, die Sattigung liegt zwischen 11 %
und 12 % (Tabellen 7.3 bis 7.5). Dennoch ist ein eine leichte Abnahme der Sittigung mit
zunehmendem Reservoirvolumen zu erkennen (Abbildung 7.14). Die Korrelation verbes-
sert sich mit der simulierten Zeit, so dass nach 478 Tagen in den horizontalen Modellen

ebenfalls eine gute Korrelation (|r| = 0,86) vorliegt.

7.5 Einfluss auf die Wahrscheinlichkeitsverteilung und
Ankunftszeit der CO-,-Phase

Um die maximale und minimale Reichweite der COs-Ausbreitung zu einem bestimm-
ten Zeitpunkt zu bewerten, wird das beanspruchte Reservoirvolumen mit einer relativen
Haufigkeitsverteilung anstelle der Sattigungsverteilung der CO,-Phase dargestellt. Hierfiir
wird die rdumliche Verteilung der relativen Haufigkeit fiir das Auftreten der COy-Phase

bestimmt, d.h. es wird in jedem Element die Anzahl der Realisationen bestimmt, bei de-
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nen die Sattigung grofer Null (Scp, > 0) ist. Mit steigender Anzahl an Realisationen
konvergiert die relative Haufigkeit gegen einen Grenzwert, welcher die Wahrscheinlichkeit
angibt, mit der das CO, an diesem Ort angekommen ist. Die rdumliche Verteilung der
relativen Haufigkeit ist in den Abbildungen 7.15 bis 7.19 fiir 21, 270 und 478 Tage (nur
horizontale Modelle) dargestellt.

Die rdumliche Verteilung der relativen Haufigkeit des Auftretens von COy héngt unmit-
telbar mit dem Mittelwert und der Varianz der Ankunftszeit an einem Beobachtungsort
zusammen. Ersteres beschreibt die Variabilitdt der Reichweite zu einer bestimmten Zeit
und Letzteres die Variabilitat der Ankunftszeit an einem bestimmten Ort. In Ketzin wur-
de an den Beobachtungsbohrungen die Ankunftszeiten des CO, gemessen, so dass die
berechnete Reichweite zum Zeitpunkt der gemessenen Ankunftszeit und die berechneten

Ankunftszeiten am Ort der Beobachtungsbohrungen verglichen werden kénnen.

7.5.1 Vergleich der berechneten Ankunftszeit in 50 m und der

gemessene Ankunftszeit in der Bohrung Ktzi200

Wie bereits in Kapitel 7.1 gezeigt wurde, kann die gemessene Ankunftszeit nach 21 Tagen
in der Bohrung Ktzi200 in 50 m Entfernung zur Injektionstelle bereits mit den homoge-
nen Modellen mit ausreichender Genauigkeit simuliert werden. Die heterogenen Modelle
konnen fiir diesen Messwert keinen zusétzlichen Erkenntnisgewinn bieten, miissen aber

fiir die erste Ankunftszeit ihrerseits validiert werden.

Die Beobachtungsbohrung Ktzi200 liegt im Abstand von ca. 50 m zur Injektionsbohrung.
In den vertikalen Modellen kann sie mit dem vertikalen Schnitt in diesem Abstand zur
Injektion verglichen werden, da die Beobachtungsbohrungen wie die Injektionsbohrung
vertikal verlaufen. Die Ankunftszeit beschreibt das erstmalige Auftreten der COy-Phase
in diesem Schnitt. In den horizontalen Modellen kann die Lage der Beobachtungsbohrung
keinem Punkt eindeutig zugeordnet werden, da die geostatistischen Modelle unkonditio-
niert sind (siehe Kapitel 7.2). Deshalb werden alle Elemente im Radius von 50 m um die

Injektion ausgewertet.

Aus der Darstellung der relativen Haufigkeit fiir das Auftreten der CO,-Phase nach 21
Tagen (Abbildungen 7.15 und 7.16) ist ersichtlich, dass die Konturlinie einer relativen
Haufigkeit von 50 % sehr nah an der Ausbreitungsfront des homogenen Modells liegt und
damit auch die Reichweite der COs-Phase. Die 50 %-Konturlinie beschreibt den Median-
Wert der Monte-Carlo-Simulation. In Tabelle 7.3 ist die statistische Auswertung des maxi-

malen lateralen Abstandes der Ausbreitungsfront zur Injektion (die Reichweite) aus allen
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Abbildung 7.7: Riumliche Verteilung der COs-Séttigung einer Realisation aus jedem vertikalen
Modell nach 270 Tagen (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.8: Riumliche Verteilung der COy-Séttigung einer Realisation aus jedem horizon-
talen Modell nach 270 Tagen (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.9: Riumliche Verteilung des Mittelwertes der COy-Séttigung in [-] der vertikalen
Modelle nach 270 Tagen (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.10: Riaumliche Verteilung des Mittelwertes der COqy-Séttigung in [-| der horizon-

talen Modelle nach 270 Tagen (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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vertikalen Modelle nach 270 Tagen (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.13: Raumliche Verteilung des Mittelwertes der COq-Séttigung in [-| der horizon-
talen Modelle nach 478 Tagen (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.14: Korrelationen zwischen der Séttigung der COg-Phase (Sco,m) und dem be-

anspruchten Reservoirvolumen (Vpges co,)(Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).

Realisationen aufgefiihrt (arithmetischer Mittelwert, Standardabweichung, Extremwerte).
Damit ist bei den vertikalen Modellen der arithmetische Mittelwert mit dem maximalen
Abstand der 50 %-Konturlinie zur Injektion vergleichbar. Bei den horizontalen Model-
len reprisentieren die Tabellenwerte die Variabilitiat der dufersten Konturlinie, d.h. ihren

radialen Abstand zur Injektion.

Die Mittelwerte der vertikalen Modelle liegen alle nahe am Wert des homogenen Modells
von 49 m, der Standardfehler der Mittelwerte liegt bei 30 Realisationen nach Gl. 7.1
zwischen 0,5 m (Modell 1) und 2,0 m (Modell 8). Dies zeigt zusammen mit den 50 %-
Konturlinien, dass die gemessene Ankunftszeit in der Bohrung Ktzi200 mit den hetero-
genen Modelle im Mittel simuliert wird. Dennoch ist aus der Variabilitidt der Reichweite
zu erkennen, dass es Realisationen gibt, bei denen die COs-Phase frither und welche, bei
denen die COy-Phase spiter eine Entfernung von 50 m Entfernung erreicht. Diese Varia-

bilitdt steigt mit hoherer Standardabweichung der lognormalen Permeabilititsverteilung,
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Abbildung 7.15: Riumliche relative Haufigkeit in [-] fiir vorhandenes COqy nach 21 Tagen der
vertikalen Modelle (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.16: Riumliche relative Héufigkeit in [-[ fiir vorhandenes COy nach 21 Tagen der
horizontalen Modelle (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).



128

Modell 1

Modell 2

6 - -6 = -
4 ! — 4 = | —
2 ' Ktzi200 | Ktzi202 2 ~"Ktzi200 ! Ktzi202 -
| I I I | I I I
50 100 150 200 50 100 150 200
Modell 3 Modell 4

6 , -6 = —
_ 4 - . — 4 i i —
E 2 "Ktzi200 | Ktzi202 2 'Ktzi200 | Ktzi202 -
N | | | | | | | |
£ 50 100 150 200 50 100 150 200
()
S Modell 5 Modell 6
L 6 6 R et —
S 4 g i L4 g = _
2 'Ktzi200 | Ktzi202 2 ' Ktzi200 ! Ktzi202 -
| | | | | | | |
50 100 150 200 50 100 150 200
Modell 7 Modell 8
6 A== | 6 — = |
2 "4 g ; B
2 ' Ktzi200 2 ' Ktzi200 | Ktzi202 B
| | | | | | | |
50 100 150 200 50 100 150 200
Entfernung zur Injektion in r [m]
! ] ] B —— Ausbreitungsfront des homogenen Modell
>0 0.25 0,50 0.75 1,00 Konturlinien bei 5%, 50%, 95% rel. Haufigl

Abbildung 7.17: Riumliche relative Hiufigkeit in [-] fiir vorhandenes COq nach 270 Tagen der
vertikalen Modelle (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.18: Riumliche relative Haufigkeit in [-| fiir vorhandenes COg nach 270 Tagen der

horizontalen Modelle (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.19: Riumliche relative Héaufigkeit in [-| fiir vorhandenes COg nach 478 Tagen der
horizontalen Modelle (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).
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steigender Korrelationsldnge, hoherer geometrischer Anisotropie.

Bezogen auf die Ankunftszeiten, repriasentieren die Tabellenwerte der horizontalen Mo-
delle die Variabilitit der frithesten Ankunft in einem Abstand von 50 m zur Injektion. Die
minimale Reichweite liegt iiber 50 m in allen Monta-Carlo-Simulationen. Das bedeutet,
dass in jeder Realisation die COs-Phase irgendwo im Radius von 50 m um die Injektion
nach 21 Tagen bereits angekommen ist. Die 50 %-Konturlinien der horizontalen Modelle
sagt aus, dass nach 21 Tagen 50 % aller Realisationen in diesem Abstand zur Injektion
eine COy-Phase simulieren. Da diese Konturlinie nahe am Radius von 50 m verlauft, wird
die gemessene Ankunftszeit in 50 m Entfernung zur Injektion auch mit den horizontalen

heterogenen Modellen im Mittel gut abgebildet.

7.5.2 Vergleich der berechneten Ankunftszeit in 112 m und der

gemessene Ankunftszeit in der Bohrung Ktzi202

Die Beobachtungsbohrung Ktzi202 liegt im Abstand von ca. 112 m zur Injektionsbohrung.
Auch fiir diese wird die Ankunftszeit der vertikalen Realisationen beim erstmaligen Auf-
treten der COsy-Phase im Schnitt bei 112 m bestimmt. Zusitzlich zur 50 %-Konturlinien
(Abbildung 7.17) wird die Ankunftszeit in 112 m Entfernung bestimmt. Sie ist in Abbil-
dung 7.20 dargestellt. Die mittlere Ankunftszeit von Modell 1 entspricht der Ankunfts-
zeit des homogenen Modells von 105 Tagen. Sie wird durch eine héhere geometrische
Anisotropie etwas beschleunigt (Modell 2), verzdgert sich jedoch mit zunehmender Kor-
relationsléinge und hoherer Variabilitdt der Permeabilitdt (oy,x). Die spiteste mittlere
Ankunftszeit betrigt 124 Tage in Modell 8. Die Varianz (bzw. Standardabweichung) der
Ankunftszeit steigt mit zunehmender Korrelationslidnge, hoherer Anisotropie und hoherer
Standardabweichung der lognormalen Permeabilititsverteilung (o1,%). In keinem der ver-
tikalen Modelle gibt es eine Realisation, mit der eine Ankunft nach 200 Tagen berechnet

wird.

In den horizontalen Modellen kann die Lage der Beobachtungsbohrung wiederum kei-
nem Punkt eindeutig zugeordnet werden. Deshalb miissen alle Elemente im Radius von
112 m um die Injektion ausgewertet werden. In den horizontalen Modellen, liegen 63 dis-
krete Elemente auf dem Radius von 112 m. Diese Elemente wurden fiir jede Realisation
zu bestimmten Zeitpunkten ausgewertet. Damit kann die Variabilitit der berechneten
Ankunftszeiten erfasst werden, die durch die Heterogenitét entsteht. Aufgrund der Hete-
rogenitét breitet sich die COo-Phase im Gegensatz zum homogenen Modell nicht mehr

streng radialsymmetrisch aus, sondern ist zusétzlich durch préferenzielle Fliekwege ge-
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kennzeichnet, deren Ausprigung von den geostatistischen Eingangsparametern (o1, , @,
a : a,) abhidngt. Umso ausgeprégter die préiferenziellen Fliekwege sind, desto stérker
variiert die Ankunftszeit in 112 m Entfernung in den einzelnen Realisationen, d.h. desto
ausgepragter ist die Streuung. Dies spiegelt sich auch in der Varianz des Abstandes der
Ausbreitungsfront zur Injektionstelle wider (Abbildung 7.8) und ist in der Auswertung
aller Realisationen einer Monte Carlo-Simulation an der Breite des Bereiches zu bestim-
men, der die Fldche, in der kein CO4 auftritt, von der Fliche, in der in allen Realisation
das CO, bereits angekommen ist, trennt (Abbildung 7.18). Mit steigender Anzahl an Rea-
lisationen erscheint dieser Bereich deutlicher und der Ubergang kontinuierlicher. Es gibt
daher keine einzelne Ankunftszeit, sondern eine fritheste Ankunftszeit, bei der eine Rea-
lisation zuerst an einem Punkt in 112 m Entfernung auftritt, eine spiteste Ankunftszeit,
bei der auch die letzte Realisation an allen Punkten in 112 m Entfernung angekommen
ist und alle Zeiten dazwischen. Zum Zeitpunkt der gemessenen Ankunft nach 270 d in
112 m Entfernung kann aus der Haufigkeitsverteilung (Abbildungen 7.18) zum einen die
Reichweite abgelesen werden, in welcher keine, alle oder 50 % aller Realisationen bereits
angekommen sind und zum anderen die Haufigkeit (mit steigender Anzahl an Realisa-
tionen die Wahrscheinlichkeit), mit welcher das COs in 112 m Entfernung auftritt. Im
anisotropen Fall variiert dieser Wert auch im Grenzwert, welcher mit einer ausreichenden

Zahl an Realisationen erreicht wird, mit der Lage auf dem Radius.

Um die Ankunftszeit mit der grofsten Wahrscheinlichkeit zu bestimmen, die i.d.R. der
Mittelwert reprasentiert, wird die Ankunftszeit in jedem der 63 Elemente in 112 m Ent-
fernung ausgewertet, d.h. im giinstigsten Fall (bei ausreichend vielen Realisationen) erh&lt
man die Verteilungsfunktion der Ankunftszeit in einem Element. Im isotropen Fall und
mit einer ausreichenden Zahl an Realisationen (Grenzwert erreicht) sollte sich fiir alle
Elemente die gleiche Losung ergeben. Daher kénnen alle Ankunftszeiten in allen 63 Ele-
menten und allen Realisationen zusammen ausgewertet werden. Wenn im anisotropen
Fall die Richtung der Anisotropie nicht bekannt und damit wiederum die Lage der Beob-
achtungsbohrung auf dem Radius von 112 m um die Injektionsstelle nicht festgelegt ist,
konnen die berechneten Ankunftszeiten fiir alle diskreten Elemente ebenfalls zusammen
ausgewertet werden. Mit diesem Verfahren kann eine Aussage zur mittleren Ankunftszeit
und zur Standardabweichung der Ankunftszeit gegeben werden, welche in Abbildung 7.21
fiir die Ankunftszeit in 112 m Entfernung zusammen mit der berechneten Verteilung dar-
gestellt ist. Die mittlere Ankunftszeit liegt in den Modellen 1 bis 6 (108 bis 113 Tage) im
Rahmen der berechneten Ankunftszeit des homogenen Modells (95 Tage am Modellrand
und 118 Tage auf der Modelldiagonalen). Die mittlere Ankunftszeit in den Modellen 7



Heterogene Permeabilitéitsfelder 133

und 8 ist mit 119 und 122 Tagen um wenige Tage verzogert. Auch in den horizontalen
Modellen wird die mittlere Ankunftszeit mit steigender Korrelationslinge (unabhéngig in
welcher Richtung) und steigender Standardabweichung der Permeabilitit (o1, ) verzogert

und die Varianz der Ankunftszeit nimmt zu.

7.5.3 Bedeutung fiir die dquivalente Permeabilitdt am Standort

Ketzin in 112 m von der Injektion (Ktzi202)

Nach Auswertung der Ankunftszeiten wurden die Permeabilitdten der Elemente bestimmt,
an welchen das COs erst zwischen 200 und 270 Tagen beobachtet wird. Diese lassen Riick-
schliisse auf die vorhandene Permeabilitit am Standort Ketzin im direkten Umfeld von
Ktzi202 zu. Da in den vertikalen Modellen keine Realisation eine Ankunftszeit des CO,
in 112 m Entfernung nach 200 Tagen ergibt, bezieht sich die Auswertung ausschlieklich
auf die horizontalen Modelle und ist in Tabelle 7.7 aufgefiihrt. Bezogen auf die effekti-
ve Permeabilitiit des horizontalen Modells von 120107 m? liegen die Werte im Mittel
niedriger, mit Ausnahme von Modell 6. In diesem wird ein grofes Spektrum an Werten
(Faktor 100) abgedeckt. Der Medianwert liegt jedoch unterhalb der effektiven Permeabi-
litdt. Aus diesen Werten kann gefolgert werden, dass die Permeabilitat lokal um Ktzi202

unter dem effektiven Wert liegen muss.

Tabelle 7.7: Auswertung der Permeabilititen der Elemente, an denen das COy zwischen 200
und 270 Tagen ankommt (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).

Modell Min Median p o Max  Anzahl

Nr. alle in 1071 m?| Elemente
1 o8 61 61 4 64 2

2 65 119 104 34 127 3

3 18 82 8 30 127 24

4 30 94 107 57 237 16

3 48 3 76 17 116 21

6 12 77 141 192 1143 104

7 11 46 77 T6 413 138

8 8 50 72 87 886 196
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Abbildung 7.20: Vertikale Modelle: Relative Haufigkeitsdichte (blau) und Summenhéufigkeit
(schwarz) der Ankunftszeit der COq-Phase in 112 m um die COs-Injektion. Jedes Modell ba-
siert aus 30 Realisationen. Die Normalverteilungen mit den berechneten Mittelwerten g und

Standardabweichungen 4+ der Ankunftszeit (Index at) in Tagen sind in rot dargestellt.
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Abbildung 7.21: Horizontale Modelle: Relative Haufigkeitsdichte (blau) und Summenhéufigkeit

(schwarz) der Elemente im Radius von 112 m um die COs-Injektion, in denen die COs-Phase

angekommen ist. In der Auswertung sind 30 Realisationen mit 63 Elementen auf dem Radius

von 112 m enthalten. Der graue Bereich wird von den maximalen und minimalen Héaufigkeiten

begrenzt, die Linie kennzeichnet die mittlere Haufigkeit und die Punkte die ausgewerteten Zeiten.

Die Normalverteilungen mit den berechneten Mittelwerten g und Standardabweichungen ig;

der Ankunftszeit (Index at) in Tagen sind in rot dargestellt.
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7.6 Einfluss auf die Anteile an den Riickhaltemechanis-

men

Auf der betrachteten kurzen Zeitskala spielen von den Riickhaltemechanismen nur die
Lésung des CO5 im Formationswasser und die residual gebundene COs-Phase eine Rolle
(Abbildung 2.2). Da der Injektionsprozess noch nicht abgeschlossen ist, liegt ein Teil des
COg noch als freie Phase vor, die sich durch das Speichergestein bewegt. Wie bereits bei
den homogenen Modellen gesehen (Kapitel 7.1) liegt bei einem groferen beanspruchten
Reservoirvolumen ein héherer Anteil der injizierten COy-Menge im Formationswasser ge-
16st vor. In Tabelle 7.4 ist der Anteil der CO4-Phase (COqy)) an der injizierten CO,-Masse
nach 270 Tagen aufgelistet. Der verbleibende Anteil entspricht dem im Formationswasser
gelosten CO,. Dieser liegt nach 270 Tagen bei den vertikalen Modellen im Mittel zwischen
26 % und 30 % und bei den horizontalen Modellen bei ca. 35%. Die positive Korrelation
zwischen dem gelosten Anteil am injizierten CO5 zum beanspruchten Reservoirvolumen
geht daher mit einer negativen Korrelation zwischen dem Anteil der COy-Phase und dem
Reservoirvolumen einher. Letztere ist in Abbildung 7.22 dargestellt, aus welcher die sehr
gute lineare Korrelation (|r| > 0,89) zwischen dem Anteil der COo-Phase und dem bean-

spruchten Reservoirvolumen hervorgeht.

Unter Annahme einer residualen CO-Séttigung von 0,05 (Tabelle 6.1) kann zusétzlich
der Anteil der freien (d.h. mobilen) COy-Phase (COqy s)) angegeben werden. Dieser liegt
aufgrund des groferen von der COo-Phase beanspruchten Reservoirvolumens bei den ho-
rizontalen Modellen mit ca. 38 % unter dem Anteil der vertikalen Modelle mit ca. 51 %
(Tabelle 7.4). Wihrend die heterogenen horizontalen Modelle die gleichen Ergebnisse wie
das homogene horizontale Modell aufweisen, liegen die Werte der heterogenen vertikalen
Modelle unter dem Wert des homogenen vertikalen Modells (54 %, Tabelle 7.1), da in den
heterogenen vertikalen Modellen im Mittel ein grokeres beanspruchtes Speichervolumen
berechnet wird als mit dem homogenen Modell. Die lineare Korrelation zwischen der frei-
en COs-Phase und dem beanspruchten Reservoirvolumen ist in Abbildung 7.23 zu sehen.

Diese Korrelation kann als sehr gut eingestuft werden (|r| > 0,9).

7.7 FEinfluss auf den Injektionsdruck

Der berechnete Injektionsdruck dient der Evaluierung der Modelle. Ein Vergleich mit den

berechneten Werten sagt aus, wie gut die Permeabilititsfelder der einzelnen Realisatio-
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Abbildung 7.22: Korrelationen zwischen dem Anteil der COo-Phase an der injizierten COo-
Masse (COy(g)) und dem beanspruchten Reservoirvolumen (Vgesco,) (Modelle 1 bis 8 basieren
auf Tabelle 7.2).

nen den in Ketzin vorhandenen Zustand widerspiegeln. Uber den Mittelwert aus allen
Realisationen kann der zugrunde liegende geostatistische Ansatz bewertet werden. Fiir
den Vergleich wird die absolute Differenz der gemessenen Werte zu den berechneten fiir
jede Realisation bestimmt und aus diesen die mittlere absolute Abweichung berechnet.
Die Auswertung ist fiir alle Modelle in Tabelle 7.8 zusammengefasst. Es ist zu sehen,
dass die mittlere Abweichung gering ist (0,04 bis 0,15 MPa), was den gewihlten geo-
statistische Ansatz fiir die Erstellung der Permeabilitidtsfelder bestétigt. Beziiglich der
gewéhlten Parameter (Tabelle 7.2) kann gefolgert werden, dass die mittlere Abweichung
zwischen den gemessenen und berechneten Werten mit hoherer Standardabweichung der
lognormalen Permeabilitatsverteilung oy, steigender Korellationslange und héherer geo-
metrischer Anisotropie steigt. Ebenso steigt die Standardabweichung, d.h. die Unterschie-

de zwischen den berechneten Realisationen. Dies wird in den Abbildungen 7.24 und 7.25



—
(%)
o

o Q
— © Vertikale Modelle| __ © Horizontale Modellg
X3 g 4 21 Tage
50 3o _
N =<
8 &
3 ® 4 r=-09
I I I I I
30 35 40 45 50
VRescoz [10° M) VRescoz [10° m)
o Q
© . © .
— Vertikale Modelle| __ Horizontale Modellg
=3 270 Tage S Q4 270 Tage
29 : 28 -
8 &
8 4 r=-094 & 4 r=-092
I I I I I I I I I I I I I I
550 600 650 700 750 800 850 550 600 650 700 750 800 850
VRescoz [10° M) VRescoz [10° m
B :
Horizontale Modellg
o Modell 1 Modell 5 478 Tage

Modell 2 v Modell 6
Modell 3 ® Modell 7
Modell 4 * Modell 8

COZ(g, f) [%0]
40

30
]

T T T T
1550 1600 1650 1700
Vrescoz [10° m?]
Abbildung 7.23: Korrelationen zwischen dem Anteil der freien (mobilen) COq-Phase an der
injizierten COz-Masse (COy(q, r)) und dem beanspruchten Reservoirvolumen (Vges co,) (Modelle
1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2).

veranschaulicht, welche den einhiillenden Druckbereich von allen berechneten Injektions-
druckverldufen einer Monte Carlo-Simulation zusammen mit dem mittleren Druckverlauf
und den Messwerten dargestellt. Dem Modell 1 (vertikal und horizontal) liegen die kleins-
te Standardabweichung der Permeabilitat o), und kleinste Korellationslinge zugrunde
und Modell 8 (vertikal und horizontal) die hochsten Werte der geostatistischen Parame-
ter (Tabelle 7.2). Damit ergeben sich mit Modell 1 die kleinste mittlere Druckabweichung
zu den Messwerten und die kleinste Variabilitdt der berechneten Injektionsdruckverliaufe
und mit Modell 8 die héchste mittlere Druckabweichung und die groftte Variabilitat der
Injektionsdruckverldufe (Tabelle 7.8). Dies liegt daran, dass mit steigender Korrelations-
lange grofsere zusammenhéngende Bereiche unmittelbar an der Injektionsbohrung hohere
oder niedrigere Permeabilititen annehmen kénnen, die sich auf den Injektionsdruck aus-

wirken. Kleinere Korrelationsldngen hingegen bedeuten mehrere kleinere Bereiche mit
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dhnlichen Permeabilititen, die um die Injektionsbohrung verteilt sind und ihren Einfluss
auf den Injektionsdruck gegenseitig ausgleichen. Entsprechend variieren die berechneten
Druckkurven der Modelle 2 bis 7 zwischen den Ergebnissen von Modell 1 und Modell 8
(Abbildungen 7.24 und 7.25 sowie Tabelle 7.8).

Tabelle 7.8: Auswertung der mittleren absoluten Druckdifferenz iiber 270 Tage (Werte in MPa,
Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2)).

Vertikale Modelle Horizontale Modelle
Modell Min J o Max Min Ju o Max

0,03 0,04 0,00 005 004 0,05 001 0,08
0,03 0,04 001 006 003 0,06 002 0,11
0,03 0,05 001 0,10 0,03 0,05 001 0,11
0,04 006 0,02 012 003 0,06 003 0,14
0,03 0,09 005 026 0,03 0,07 004 0,23
0,04 0,07 0,02 0,12 004 0,07 004 0,22
0,03 0,09 004 0,17 0,03 0,11 0,08 0,41
0,04 0,15 0,11 054 004 0,14 012 0,65

o N O Ot B W N

7.7.1 Bedeutung fiir die Permeabilitatsverteilung am Standort

Ketzin

Um mit den berechneten Druckverldufen eine Aussage zum vorhandenen Permeabilitits-
feld in Ketzin zu treffen, werden zum einen die Realisationen ausgewihlt, mit welchen
besonders geringe Druckdifferenzen bis 0,1 MPa zu den gemessenen Werten erzielt wer-
den und zum anderen die Realisationen, mit denen grofse Abweichungen iiber 0,15 MPa
berechnet werden. Fiir beide Gruppen wird das mittlere Permeabilititsfeld erzeugt. In ei-
nigen Modellen liegen alle Realisationen in der Gruppe mit einer geringen Druckdifferenz
(z.B. Modell 1). Fiir diese ergibt sich der zugrunde liegende Mittelwert der Permeabili-
titsverteilung (42-107' m? bei den vertikalen und 120-107' m? bei den horizontalen
Modellen). Bei einigen Modellen liegen nur einzelne Realisationen in der Gruppe mit ei-
ner héheren Druckabweichung, so dass nur wenige Realisationen in die Mittelung eingehen
und die Mittelung damit nicht reprisentativ ist. Die meisten Realisationen in der Grup-
pe mit einer hoheren Druckabweichung wurden mit Modell 8 (vertikal und horizontal)

erzeugt, so dass fiir dieses Modell das Ergebnis der Mittelung in Abbildung 7.26 darge-
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Abbildung 7.24: Berechnete Injektionsdriicke bis 270 Tage nach Injektionsbeginn der vertikalen
Modelle (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2). Fiir die mittlere absolute Druckdifferenz

aller Realisationen zu den Messwerten iiber den dargestellten Zeitraum sind Mittelwert uqsp und

Standardabweichung o4p in MPa angegeben.
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Abbildung 7.25: Berechnete Injektionsdriicke bis 270 Tage nach Injektionsbeginn der horizon-
talen Modelle (Modelle 1 bis 8 basieren auf Tabelle 7.2). Fiir die mittlere absolute Druckdifferenz

aller Realisationen zu den Messwerten iiber den dargestellten Zeitraum sind Mittelwert ugsp und

Standardabweichung o4p in MPa angegeben.
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stellt ist. Das horizontale Modell zeigt, dass bei einer geringen Druckabweichung zu den
Messwerten die Permeabilitit um die Injektionsstelle bis zu einem Abstand von ca. 100 m
erhoht und bei einer hohen Druckabweichung verringert ist. Im vertikalen Modell ist die-
ser Trend ebenfalls zu erkennen, wobei er hier eher zwischen 50 und 150 m liegt. Der
Abstand, in welchem die Permeabilitit von geringen zu hohen Werten (oder umgekehrt)
wechselt, ist von der Korrelationslange abhingig, welche in Modell 8 in horizontaler Ebene
jeweils 90 m betrigt. Daher kann aus diesen Ergebnissen nicht die Lénge des Bereiches
mit hoheren Permeabilititen gefolgert werden, nur dass die Durchlissigkeit im Umfeld

der Injektionsbohrung tendenziell etwas iiber dem effektiven Wert liegt.

B
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Abbildung 7.26: Mittlere In k-Permeabilitdtsfelder aus den Realisationen von Modell 8, mit
welchen eine mittlere Druckdifferenz tiber 270 Tage kleiner als 0,1 MPa (links) und grofer als
0,15 MPa (rechts) berechnet wurden. Oben ist das vertikale Modell, unten das horizontale Modell
dargestellt.
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7.8 Einfluss der geostatistischen Parameter

Die sehr gute lineare Korrelation zwischen dem Anteil des injizierten COs, der im Forma-
tionswasser gelost, residual im Speichergestein gebunden oder als freie Phase vorliegt und
dem von der CO,-Phase beanspruchten Reservoirvolumen wurde in Kapitel 7.6 gezeigt.
In Kapitel 7.4 wurde die Korrelation zwischen der mittleren Sittigung der COy-Phase
und dem beanspruchten Reservoirvolumen dargestellt. Die Auswertung der Ergebnisse in
Bezug auf die geostatistischen Parameter (Tabelle 7.2) erfolgt daher nur fiir die laterale
Reichweite der COs-Ausbreitung, die mittlere Méchtigkeit der COy-Phase (nur vertikale
Modelle) und das beanspruchte Reservoirvolumen. Sie ist in den Boxplots der Abbildun-
gen 7.27 bis 7.29 fiir jede Monte-Carlo-Simulation dargestellt, welche den Median, die

zwei Quartile und die beiden Extremwerte enthalten.
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Abbildung 7.27: Boxplots der maximalen lateralen Reichweite der CO2-Phase in Abhédngigkeit

von den geostatistischen Parametern, auf denen die Modelle 1 bis 8 basieren (Tabelle 7.2).

Abbildung 7.27 zeigt die Auswertung der lateralen Reichweite der CO,-Phase. Bei den
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Abbildung 7.28: Boxplots der mittleren Miéchtigkeit der COq-Phase der vertikalen Modelle

in Abhéngigkeit von den geostatistischen Parametern, auf denen die Modelle 1 bis 8 basieren

(Tabelle 7.2).
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Abbildung 7.29: Boxplots des von der COs-Phase beanspruchten Reservoirvolumens in Ab-

héngigkeit von den geostatistischen Parametern, auf denen die Modelle 1 bis 8 basieren (Tabelle

7.2).
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vertikalen Modellen liegt der Median fiir alle Modelle nahe an den Werten des homogenen
Modells von 49 m nach 21 Tagen und 209 m nach 270 Tagen (Tabelle 7.1). Nach 21 Tagen
ist nur die Reichweite von Modell 8 tendenziell etwas grofter als bei den anderen Model-
len. Modell 8 ist durch die hohere Variabilitdt der Permeabilitdt (o, =1,0) und einer
geometrischen Anisotropie mit Korrelationslingen von a, = 90 m und a, = 30 m gekenn-
zeichnet. Nach 270 Tagen zeigt sich, dass die vertikalen Modelle mit héherer Variabilitét
der Permeabilitit (Modelle 6 bis 8) tendenziell eine geringere Reichweite berechnen. Dies
kann mit der groferen mittleren Méchtigkeit der COy-Phase erklirt werden (Abbildung
7.28), welche ebenfalls nach 270 Tagen deutlich wird. Im Gegensatz dazu wird die maxi-
male Reichweite der horizontalen Modelle mit einer h6heren Variabilitdt der Permeabilitét
(Modelle 6 bis 8) erhoht. Sie liegt iber dem homogenen Wert, da die maximale Reichweite
im gesamten Modell und nicht fiir ein Element ausgewertet wurde. Da im Mittel mit dem
homogenen Ergebnis vergleichbare Werte berechnet werden (z.B. Abbildung 7.18), ist sie
ein Mafs fiir die Ausprigung der priferenziellen Fliekwege. Umso weiter die maximale
Reichweite von dem Wert des homogenen Modells entfernt ist, desto ausgeprégter sind
die priferenziellen Fliekwege. Die maximale Reichweite steigt in den horizontalen Mo-
dellen mit zunehmender Korrelationslinge (Modelle 1, 3, 5 und Modelle 6 und 8). Eine

geometrische Anisotropie erhoht die maximale Reichweite ebenfalls (Modelle 2, 4, 7).

Die verschiedenen Modellansétze (vertikal und horizontal) haben auch auf das von der
COs-Phase beanspruchte Reservoirvolumen (und damit auf die Anteile an gelostem, re-
sidual gebundenem und freiem CO;) unterschiedliche Effekte (Abbildung 7.29). Mit den
vertikalen Modellen steigt das berechnete Reservoirvolumen, das von der CO,-Phase in
Anspruch genommen wird, mit hoherer Variabilitdt der Permeabilitidt und relativ we-
nig mit hoherer geometrische Anisotropie. Beide Faktoren tragen dazu bei, den Auftrieb
stiarker zu behindern, so dass tiefere Reservoirbereiche verstirkt genutzt werden. Grokere
Korrelationsldngen hingegen fiihren in den vertikalen Modellen zu einer Reduzierung des
von der COo-Phase beanspruchten Volumens, welche am deutlichsten im Vergleich der

Modelle 6 und 8 zu erkennen ist.

In den horizontalen Modellen wird eine gewisse Abhéngigkeit der Skala auf die Effekte
der geostatistischen Parameter deutlich. Wahrend das von der COs-Phase beanspruchte
Reservoirvolumen bei einer Verdnderung der Korrelationsldnge von 10 m (Modell 1) auf
30 m (Modell 3) deutlich zunimmt, ist dieser Effekt bei einer Erhdhung auf 90 m (Modell
5) nicht mehr zu erkennen. Mit der hoheren Variabilitdt der Permeabilitat hingegen tritt
dieser Effekt im Vergleich der Korrelationsldngen von 30 m (Modell 6) und 90 m (Modell

8) nach 478 Tagen auf. Jedoch iibersteigt die Reichweite in vielen Realisationen nach
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478 Tagen den Bereich der dquidistanten Diskretisierung. Daher sind insbesondere die

Ergebnisse der Modelle 8 und 9 sind nur qualitativ zu bewerten.

In beiden Modellansétzen (vertikal und horizontal) steigt die Variabilitét des berechne-
ten von der CO,-Phase beanspruchten Reservoirvolumens mit zunehmender Variabilitit
der Permeabilitdt und zunehmender Korrelationslinge. Der Einfluss der geometrischer
Anisotropie auf die Variabilitit ist nicht ganz eindeutig. Zum einen ist die Richtung der
Anisotropie in allen Realisationen gleich, so dass die COy-Ausbreitung verstiarkt in die-
selbe Richtung gelenkt wird, was die Variabilitit des beanspruchten Reservoirvolumens
reduziert. Zum anderen erhéht die Anisotropie die Variabilitdt des beanspruchten Reser-
voirvolumens, da einige Bereiche weniger, andere hingegen verstirkt von der COy-Phase

in Anspruch genommen werden.

Tendenziell werden die Effekte der geometrischen Anisotropie und der Korrelationsldnge
durch eine héhere Variabilitdt der Permeabilitit verstarkt. Der Einfluss der geostatisti-
schen Parameter steigt mit fortschreitender Simulationszeit bis der Betrachtungsmafistab
(die Reichweite) die Korrelationslinge um ein Vielfaches tibersteigt. Es kann daher keine
eindeutige Korrelation zwischen den Ergebnisvariablen und den geostatistischen Parame-
tern angegeben werden, da diese zum einen voneinander und zum anderen vom betrach-

teten Zeitraum und der Reichweite abhingen.

7.9 Vergleich von Modellergebnis und Messergebnis der
3D-Oberflichenseismik

Das Ergebnis der seismischen Messungen im Herbst 2009 (Abbildung 4.11) lésst einen
weiteren Vergleich zu den horizontalen Modellen zu. Hierfiir wurden nur Realisationen
einbezogen, fiir die eine Druckdifferenz zu den Messwerten iiber die ersten 270 Tage nach
Injektionsbeginn unter 0,1 MPa ermittelt wurde (siche Kapitel 7.7). Die Anzahl der ein-
gegangenen Realisationen ist in den Abbildungen 7.13 und 7.19 verzeichnet. Abbildung
7.13 zeigt das Ergebnis der mittleren COo-Sattigung, in welche beispielhaft die Ausbrei-
tungsfront einer Realisation eingetragen wurde, um einen Eindruck fiir die Auspragung
der préferenziellen Flieffwege zu geben. Diese ist ebenfalls in der rdumlichen Verteilung
der relativen Héufigkeit fiir das Auftreten des CO, in Abbildung 7.19 zu erkennen. Grofe
Abstidnde zwischen den Konturlinien der CO,-Séttigung entstehen bei langen (und i.d.R.
breiten) priferenziellen Fliefwegen, kleine Abstande durch feine Strukturen, direkt an der

Ausbreitungsfront. Ersteres wird durch grofse Korrelationslangen sowie grofe Variabilitit
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der Permeabilitit (o)) erzeugt und Letzteres durch kleinere geostatistische Parameter.
Eine geometrische Anisotropie verstiarkt ausgeprigtere Fliekwege in Richtung der groferen
Korrelationsldnge. In einigen Realisationen (insbesondere mit héherer Korrelationslange)
reicht die Ausbreitungsfront bereits iiber die dquidistante Diskretisierung von 400 m hin-
aus. Da in diesem Bereich die effektive Permeabilitdt angesetzt wurde und mit Fehlern
aufgrund der Diskretisierung zu rechnen ist, wurde der Bereich in den Abbildungen nicht

dargestellt.

Im Vergleich zu der Interpretation der seismischen Messungen (Abbildung 4.11) ist in
erster Linie zu sehen, dass die laterale Reichweite der gemessenen Ausbreitungsfront der
COq-Phase deutlich geringer ausfillt als die berechnete. Dies kann einerseits an den unter-
schiedlichen Modellannahmen liegen, andererseits auch an der Auflésung und Sensitivitit
der 3D-Seismik. Fiir die hier dargestellten Modellannahmen spricht, dass die erste An-
kunftszeit zuverldssig simuliert werden konnte. Dennoch sind nicht alle Heterogenitédten
wie z.B. eine Porosititsverteilung enthalten. Eine grofe Unsicherheit bei den horizon-
talen Modellen ist die Modellschichtstarke. Fiir diese wurde die mittlere Schichtstéarke
des homogenen vertikalen Modells gewdhlt, so dass gleiche Reichweiten mit den homoge-
nen Modellen erzielt wurden. Die mittlere COy-Schichtstirke der vertikalen heterogenen
Modelle betragt nach 270 Tagen im Mittel zwischen 3,1 m und 3,9 m. Unter Annahme
einer vertikalen Heterogenitit ist die Schichtstérke fiir die horizontalen Modelle zu gering
und die berechnete Reichweite wird iiberschitzt. Dennoch ist auch mit dieser Korrektur
nicht zu erwarten, dass sich die Reichweite soweit verringert, dass sie mit der derzeitigen
Interpretation der seismischen Messungen in Einklang gebracht werden kann. Die Schicht-
stirke wurde in den Tabellen als Mittelwert {iber alle Elemente angegeben. Ihr Verlauf
kann tiber die Konturlinien der vertikalen Modelle nach 270 Tagen (Abbildung 7.17) ab-
geschitzt werden. Im homogenen Modell hat die CO5-Schicht im Abstand von 100 m um
die Injektion eine Stirke von nur noch 3,4 m. Diese bezieht sich auf eine Schicht. Unter
der Annahme von 2 Schichten sind in der Summe fast 7 m vorhanden, welche noch im
Rahmen der seismischen Detektierbarkeit liegen (siche Kapitel 4.5.1). Mit zunehmendem
Abstand von der Injektion verringert sich die Schichtstiarke. Ab ca. 160 m Entfernung be-
tragt die gesamte Schichtstiarke weniger als 5 m, d.h. es wire moglich, dass die seismische
Messung die tatsidchliche Reichweite nicht erfasst. Ein direkter Vergleich der gemessenen
Reichweite miisste auf die berechnete Ausbreitungskonturlinie bezogen werden, in der
eine Gesamtschichstirke von 3 m simuliert wird. Dies ist wiederum nur mit einer 3D-
Simulation machbar. Aus einem groben Vergleich zwischen der seismischen Interpretation

und den horizontalen Modellen kénnte gefolgert werden, dass ausgepragtere und breitere
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priferenzielle Fliekwege vorliegen, welche durch die héchste Korrelationslinge von 90 m
erzeugt werden. Allerdings kann die Oberflichenseismik feinere laterale Strukturen nicht
auflosen, da die Grofe der Fresnelzone fiir die Stuttgart Formation ungefihr 250 m betragt

(Kapitel 4.5.1).



8 Einfluss der Faziesverteilung auf die CO»-

Speicherung am Standort Ketzin

Neben heterogenen Permeabilititsverteilungen innerhalb einer Fazies spielen gerade in
fluviatilen Systemen auch Faziesverteilungen wie die Geometrie von Sandsteinrinnen und
Gesteinszementationen eine Rolle. Diese sind aufgrund unterschiedlicher geologischer Sedi-
mentationsprozesse entstanden. In diesem Kapitel wird daher untersucht, welchen Einfluss
die Geometrie der Rinnenfazies in Ketzin auf die Ausbreitung des COs,, die Ankunftszeit
in der Beobachtungsbohrung Ktzi202 und den Injektionsdruck hat.

8.1 Modellkonzept

Der Betrachtungsraum umfasst daher im Besonderen die ersten 112 m um die Injektions-
bohrung und die oberen 25 m der Stuttgart Formation, in welcher die grofiten zusammen-
hingenden Abfolgen von Sandsteinen in den drei Bohrungen erkundet wurden. Da die
Maéchtigkeit der Rinnenfazies in diesem Bereich um die 8 m betridgt und die Rinnenbrei-
te mehrere hundert Meter betragen kann (siehe Kapitel 4), konnen die Sandsteinrinnen
auf dieser Betrachtungsskala als eine vertikale Schichtung betrachtet werden. Somit ist
ein radialsymmetrischer Ansatz moglich, welcher mit einem zweidimensionalen vertikalen
Schnitt das Modellgebiet beschreibt und die Druckausbreitung und Stromungsprozesse
radialsymmetrisch um die Injektionsbohrung berechnet. Die Geometrie der Sandstein-
rinnen bezieht sich daher bei diesem Mafsstab nur auf die Ober- und Unterkanten der

Sandsteinschichten.

Die Teufenbereiche der Sandsteinschichten wurden aus den Bohrprofilen (Norden et al.,
2010) abgelesen und als Randbedingungen im Bereich der Bohrungen in allen Model-
len vorgegeben. Fiir die Injektionsbohrung Ktzi201 wurden zwei Sandsteinschichten von
635,0 m bis 642,0 m und von 643,0 m bis 651,0 m modelliert. Im Abstand von 112 m
Entfernung um die Injektion wurde der Teufenbereich fiir die Sandsteinschicht, welche in
Kt21202 erkundet wurde, von 627,5 m bis 635,0 m angesetzt. Die Bohrung Ktzi200 liegt
nicht auf der direkten Verbindung von Ktzi201 und Ktzi202. Der erkundete Teufenbereich
der Sandsteinschicht in Ktzi200 wurde daher nicht in den Modellen implementiert, so dass
eine grofere Variabilitidt der Sandsteinschichten in den ersten 112 m von der Injektion ab-
gebildet werden kann. Die Sandsteinschichten werden mit den Modellparametern fiir Ket-
zin aus Tabelle 6.1, aber mit einer effektiven horizontalen Permeabilitit von 42-1071° m?

modelliert. Die restlichen Bereiche, welche hauptsichlich aus Ton- und Siltsteinen sowie
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der Anhydrit-Zementation zwischen den Sandsteinschichten gebildet werden, werden im
Modell mit den gleichen Parametern, aber mit einer 100-fach geringeren Permeabilitét und
einer hoheren Kapillardruck-Sattigungs-Beziehung belegt (siehe Anhang B). Die Modelle
bilden den Teufenbereich von 627,5 m bis 660,5 m der Stuttgart Formation ab, innerhalb
welchem verschiedene Schichtformen abgebildet werden (Abbildung 8.1). Es werden auch

rein hypothetische Modelle untersucht, um {iber diese Szenarien das mogliche Spektrum

und die Prozesse der COy-Ausbreitung zu erfassen.
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I I
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Abbildung 8.1: COy-Séttigung in Modellen diverser Faziesverteilungen nach 270 Tagen.

Die vertikale Diskretisierung der abgebildeten 33 m der Stuttgart Formation betrigt aqui-



Faziesverteilungen 151

distant 0,3 m. Die Diskretisierung in radialer Richtung betrigt bis zu einem Abstand von
400 m von der Injektion dquidistant 2,5 m. An diese 160 Elemente schlielen 20 weitere
Elemente an, deren Grofen exponentiell bis zum Modellrand in 10 km Entfernung von

der Injektion zunehmen.

Es werden 10 Modelle betrachtet, welche in Abbildung 8.1 dargestellt sind. Modell 1
dient als Referenzmodell, in welchem die zwei modellierten Sandsteinschichten, in den
Teufenbereichen der Injektionsbohrung horizontal bis zum Modellrand durchgehen. Der
erbohrte Teufenbereich der Sandsteinschicht in 112 m Entfernung wurde in diesem Mo-
dell nicht beriicksichtigt, um auch den Einfluss der Steigung der Sandsteinschichten zu
bestimmen. Dies geschieht in Kombination mit den Modellen 2 bis 4. In allen verlduft
die obere Sandsteinschicht zwischen den erkundeten Teufenbereichen, wihrend die untere
Sandsteinschicht weiter horizontal (Modell 2), parallel zur Steigung der oberen Schicht
(Modell 3) oder mit negativer Steigung (Modell 4) verlduft. Bei der unteren Schicht wird
angenommen, dass sie lokal in der Bohrung Ktzi202 nicht auftritt, aber dennoch vorhan-
den ist und deshalb im Modell beriicksichtigt wird. In den Modellen 5 und 8 wurde der
Einfluss einer Verengung in der unteren (Modell 5) und in der oberen Schicht (Modell
8) untersucht. Modell 6 weist zusétzlich zu dieser Verengung in der unteren Schicht eine
kleine Kontaktfliche zwischen den Schichten in 10 m Entfernung von der Injektionsstelle
auf, durch welche das CO, von der unteren Schicht in die obere aufsteigen kann. Dieser
Kontakt erfolgt im Modell iiber ein einzelnes Element mit einer Elementlinge von 2,5 m.
Eine grofere Kontaktfliche iiber 25 m Linge in der Entfernung von 57,5 m von der In-
jektion wird in Modell 7 simuliert, in welchem aber keine zusétzliche Verengung vorliegt.
In Modell 9 wird eine Wolbung anstelle einer Verengung modelliert. Als letztes Szenario
verlduft die untere Sandsteinschicht in 112 m Entfernung von der Injektion in die obe-
re Schicht. Der schmale, gering permeable Bereich zwischen den Schichten bleibt hierbei
iiber die ersten 50 m erhalten, so dass in diesem Modell nur die erkundeten Sandstein-
bereiche abgedeckt werden. Da in diesem Modell das Sandsteinvolumen gegeniiber dem
Gesamtvolumen verringert ist, wird die effektive Permeabilitdt der Sandsteinschicht auf

80-107'° m? erh6ht, um den berechneten Injektionsdruck an den gemessenen anzupassen.

Die Ergebnisse werden zum Zeitpunkt der gemessenen Ankunftszeit in Ktzi202 nach 270
Tagen diskutiert. Ergénzend sind die Ergebnisse nach 21 Tagen und 478 Tagen in Anhang
C aufgefiihrt.
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8.2 Einfluss auf die COy-Ausbreitung

Die Ankunft der COy-Phase in 112 m Entfernung von der Injektion erfolgt im Referenz-
modell 101 Tage nach Injektionsbeginn. Zum Zeitpunkt der gemessenen Ankunftszeit in
Ktzi202, 270 Tage nach Injektionsbeginn, betrigt die maximale Ausbreitung der CO,-
Phase im Referenzmodell 219 m in der oberen und 179 m in der unteren Schicht. Die
berechnete COs-Schichtstirke betrdgt in 112 m Entfernung 3,0 m in der oberen und
2,4 m in der unteren Schicht. Dies liegt daran, dass sich 59 % des injizierten CO5 in der
oberen und 37% in der unteren Schicht befinden. Der verbleibende Anteil ist aus den
Sandsteinschichten in den umgebenden geringer permeablen Modellbereich eingedrungen.
Da den Parametern fiir den geringer permeablen Bereich keine Messwerte zugrunde lie-
gen, kénnen keine Riickschliisse hieraus auf den Standort Ketzin gezogen werden. Diese
Ergebnisse sind zusammen mit den Ergebnissen aller berechneten Modelle in Tabelle 8.1
zusammengestellt. Da die modellierte Struktur (im Speziellen die Verengungen) die mitt-
lere Méchtigkeit der COo-Phase beeinflusst, wurde anstelle dieser die Méchtigkeit der

COs-Phase in 112 m Entfernung gewihlt, um sie zu vergleichen.

Tabelle 8.1: Ergebnisse der Modelle diverser Faziesverteilungen nach 270 Tagen. Modell 1 bis
8 basieren auf den Geometrien der Rinnenfazies, die in den Abbildungen 8.1 und 8.2 dargestellt

sind.

Modell 1 2 3 4 3 6 7 8 9 10 3a

Obere Sandsteinschicht
K sandstein [10’15 m2] 42 42 42 42 42 42 42 42 42 80 20

tar [d] 101 103 100 101 81 79 100 177 160 61 242
Anteil COy [%] 59 60 64 61 77 82 8 43 55 (100) 22
Reichweite [m| 219 224 229 226 241 244 236 171 191 301 119
hco, 112m [m] 30 30 33 30 36 36 39 45 48 3,0 18
Untere Sandsteinschicht
Kandastern 10715 m2] 42 42 42 42 42 42 42 42 42 - 64
tar [d] 131 130 137 167 226 252 - 108 125 - 64
Anteil CO,y [%] 37 38 33 37T 21 16 11 54 42 - 4
Reichweite |m| 179 181 174 161 131 119 71 211 191 - 266
heoy112m [m] 24 24 24 21 21 15 - 27 24 _ 27

Die Ergebnisse der Modelle 1 bis 3 zeigen, dass die ansteigende Schicht iiber die ersten



Faziesverteilungen 153

112 m keinen entscheidenden Einfluss auf die Ankunftszeit in 112 m Entfernung hat. Die
Aufteilung des CO, auf die beiden Sandsteinschichten und die maximale Ausbreitung nach
270 Tagen sind in Modell 3 um ca. 5% erhoht. Auch eine negative Steigung der unteren
Sandsteinschicht in Modell 4 beeinflusst die Ausbreitung in der oberen Sandsteinschicht
kaum. In der unteren Schicht ist die laterale Reichweite der CO5-Phase hingegen verringert
und damit wird auch die Ankunft in 112 m Entfernung in dieser Schicht um ca. 30 Tage

verzogert.

Die Verengung in der unteren Sandsteinschicht in Modell 5 beeinflusst auch die Ausbrei-
tung in der oberen Schicht. Durch diese vergrofert sich der COs-Anteil, der in der oberen
Schicht auftritt, auf 77 %, so dass in diesem Modell in der oberen Schicht die Ankunft
des COs in 112 m Entfernung um ca. 20 Tage friiher eintritt und die Reichweite der COs-
Phase nach 270 Tagen bereits 241 m betrdgt. In der unteren Sandsteinschicht verzdgert
sich die Ankunftszeit auf 226 Tage nach Injektionsbeginn und auch die Reichweite verrin-
gert sich noch stérker als in Modell 4 (Tabelle 8.1). Eine zusétzliche, wenn auch geringe
Verstarkung dieser Effekte wird durch die Kontaktfliche iiber 2,5 m Linge zwischen den
Sandsteinschichten verursacht (Modell 6). Durch diese steigt der COo-Anteil, welcher sich
in der oberen Schicht befindet, um weitere 5% an. Dadurch wird auch die Ankunftszeit
um zwei Tage beschleunigt und die Reichweite der COo-Phase um 3 m vergréfert, wohin-
gegen die Ankunftszeit in der unteren Schicht mit 252 Tagen schon fast der gemessenen
entspricht und entsprechend die Reichweite der CO,-Phase auch nur wenige Meter iiber
den Radius von 112 m, auf dem die Beobachtungsbohrung liegt, hinaus ragt. Eine grofere
Kontaktfliche iiber 25 m Linge zwischen den Sandsteinschichten in der Entfernung von
57,5 m von der Injektion (Modell 7) erzielt den groften COy-Anteil (88 %) in der oberen
Schicht, da nach 270 Tagen noch kein CO; in der unteren Schicht iiber die Kontaktzo-
ne hinaus gelangt ist. Das gesamte mobile CO, in der unteren Sandsteinschicht bewegt
sich an der Kontaktzone in die obere Schicht. Dies fiihrt zu einer um einen Tag friiheren
Ankunftszeit in 112 m in der oberen Schicht gegeniiber dem Referenzmodell, einer Ver-
grokerung der Reichweite um 17 m und einer Vergrokerung der Schichtstérke in 112 m

Entfernung auf fast 4 m.

Die bis hierher betrachteten Modelle 1 bis 7 fiihren aufgrund ihrer Rinnengeometrie zu
keiner nennenswerten Verzogerung der COs-Ankunftszeit gegeniiber dem Referenzmodell
in der oberen Schicht. Die Differenz zum gemessenen Wert wird eher vergréflert. Eine
Verzogerung wird nur in der unteren Schicht simuliert, welche jedoch nicht in den Teufen-
bereich der gemessenen Sandsteinschicht in 112 m Entfernung von der Injektion miindet.

Daher werden die Auswirkungen einer Verengung in der oberen Sandsteinschicht mit Mo-
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dell 8 untersucht. Um den grofstmdéglichen Effekt zu erzielen, wurde vor der Verengung eine
zusitzliche Aufwolbung konstruiert (Abbildung 8.1). Durch die Verengung reduziert sich
der COy-Anteil in der oberen Schicht auf 43 %. Die Reichweite der COy-Phase nach 270
Tagen verringert sich deutlich auf 171 m und damit reduziert sich auch die Ankunftszeit
in 112 m auf 177 Tage. Sie liegt jedoch noch fast 100 Tage vor der gemessenen Ankunfts-
zeit. Unter diesen Randbedingungen iibertrifft die Reichweite in der unteren Schicht mit

211 m sogar die in der oberen.

Die Ergebnisse des Modells 9 zeigen, dass die Aufwdlbung ebenso wie die Verengung zu
den Effekten, die mit Modell 8 simuliert werden, beitragen. In Modell 9 wird eine Auf-
wolbung, aber keine Verengung modelliert. Die Berechnungsergebnisse liegen zwischen
den Ergebnissen der Modelle 2 (weder Aufwélbung noch Verengung) und 8 (Aufwol-
bung und Verengung), woraus deutlich wird, dass auch die Aufwélbung zur Verzogerung
der Ankunftszeit und Verringerung der Reichweite in der oberen Schicht beitrigt, sowie
den COq-Anteil in dieser herabsetzt. Entsprechend steigt der CO,-Anteil in der unteren
Schicht, so dass die Ankunftszeit hier beschleunigt und die Reichweite der COs-Phase

vergrofert wird.

Die bis hierher vorgestellten Modelle 1 bis 9 wurden hinsichtlich des Einflusses der Fa-
ziesverteilung u.a. auf die Ankunftszeit untersucht. Die Modelle fiihren in keinem Fall zu
einer (auch nur annithernden) Ubereinstimmung mit der gemessenen Ankunftszeit. Daher
wird der Einfluss zweier unterschiedlicher effektiven Permeabilitdten in den Sandstein-
schichten auf die Ausbreitung des CO5 getestet. Hierfiir wird beispielhaft in Modell 3 der
oberen Sandsteinschicht eine Permeabilitit von 20 - 107'° m? und der unteren 64 - 10~ m?
zugewiesen (Modell 3a). Das arithmetische Mittel aus diesen Permeabilitdten entspricht
der effektiven Permeabilitit von 42107 m? aus Modell 3. Daher wird ein vergleichba-
rer Injektionsdruckverlauf wie mit Modell 3 (und damit in guter Ubereinstimmung mit
den gemessenen Werten) erzielt. Die berechnete Ankunftszeit in der oberen Schicht von
Modell 3a liegt bei 242 Tagen, die berechnete Reichweite nach 270 Tagen bei 119 m (Ab-
bildung 8.2). Das Ergebnis kommt der gemessenen Ankunftszeit von 270 Tagen in 112 m
Entfernung schon sehr nahe. Entsprechend hoch liegen auch die Werte in der unteren
Sandsteinschicht, in welche 74 % des injizierten CO, stromen. Die Reichweite liegt hier
bei 266 m. Die effektiven Permeabilititen in den beiden Sandsteinschichten unterscheiden
sich um das Dreifache, um dieses Ergebnis zu erzielen. Dieser Unterschied in der effektiven

Permeabilitit erscheint jedoch kaum realistisch.

Anders als in den Modellen 1 bis 9 wird in Modell 10 nur der Teufenbereich der erkundeten
Sandsteinschicht in Ktzi202 in 112 m Entfernung angesetzt. Da in diesem Modell beide
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Abbildung 8.2: COy-Séttigung nach 270 Tagen, die mit Modells 3a berechnet wurde, in dem
die effektive Permeabilitit der oberen Sandsteinlage 20 -10~'° m? und der unteren 64 -1071° m?

betragt.

Sandsteinschichten in den ersten 112 m von der Injektion zusammenlaufen, wird keine
Differenzierung zwischen der oberen und unteren Sandsteinschicht in den Ergebnissen
vorgenommen. Wie zu erwarten, wird die Ankunftszeit in diesem Modell weitaus starker
erhoht, als es mit Modell 7 der Fall ist. Sie betrdgt mit 61 Tagen ganze 39 Tage weniger.
Entsprechend hoch ist auch die Reichweite der CO5-Phase mit gut 300 m nach 270 Tagen.
Dies liegt an der fast doppelt so hohen effektiven Permeabilitit von 80- 107 m?, welche
erforderlich ist, um eine gute Ubereinstimmung zum gemessenen Injektionsdruckverlauf

zu simulieren.

8.3 Einfluss auf den berechneten Injektionsdruck

Der berechnete Injektionsdruckverlauf der Modelle 1-10 ist in Abbildung 8.3 dargestellt.
Mit allen Modellen wird er in zufriedenstellender Ubereinstimmung mit den Messwer-
ten simuliert. Geringe Unterschiede im Niveau konnen aus leicht unterschiedlichen Sand-
steinvolumina, die sich aufgrund der unterschiedlichen Strukturen der Sandsteinschichten
ergeben, in den ersten 112 m von der Injektion resultieren. Eine gute Moglichkeit die
Druckkurven auszuwerten, bieten die Druckrelaxationen und -anstiege bei Injektionsun-
terbrechungen. Anhand des langsten Injektionsstopps zwischen ca. 60 bis 90 Tagen ist zu
sehen, dass die gemessene Druckrelaxation bei Variierung der Steigungen in den Modellen
2 und 3 besser wiedergegeben wird als in Modell 1. Auch durch die negative Steigung der
unteren Schicht in Modell 4 verlauft der berechnete Druckabfall flacher als der gemessene.
Dieser Verlauf entsteht, wenn die COy-Phase bei einem Injektionsstopp weniger Raum

zum Expandieren hat. Da eine Expansion bei einer positiven Steigung durch den Auftrieb
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des COq begiinstigt und bei einer negativen Steigung dem Auftrieb entgegen gerichtet
ist, spiegelt sich dies im berechneten Druckverlauf wieder. Verglichen mit den Messwer-
ten wird die positive Steigung der oberen Schicht bestétigt. Eine negative Neigung der

unteren Schicht erscheint hingegen weniger plausibel.

In den Modellen 5 und 6 ist ein steilerer Druckanstieg nach den Injektionsstopps als in
den anderen Modellen zu erkennen. Mit Wiederaufnahme des Injektionsbetriebes wird
neues COy-Gas ins Reservoir gedriickt, welches das vorhandene komprimiert und gleich-
zeitig den Druck erhdht. Mit steigender Kompressibilitit des Gases verlduft der Anstieg
flacher. Auch bei einer groferen anstehenden Gasmenge kann mehr komprimiert werden.
Eine Verengung in der unteren Sandsteinschicht (Modelle 5 und 6) begrenzt den Kom-
pressionsvorgang bei Wiederaufnahme der Injektion etwas, so dass der Druck schneller
ansteigt. Der Vergleich mit den Messwerten zeigt, dass mit so einer starken Einschniirung

nahe der Injektion in Ketzin nicht zu rechnen ist.

Modell 7 ergibt wie die Modelle 2 und 3 eine gute Ubereinstimmung mit dem gemessenen
Druckverlauf. Die Verengung in Modell 8 verursacht eine Druckerh6hung iiber den gesam-
ten Zeitraum, weshalb der berechnete Druck iiber dem gemessenen liegt. Das bedeutet,
dass die effektive Permeabilitit von 4210715 m? fiir dieses Modell etwas zu niedrig an-
gesetzt wurde. Die Druckrelaxation verlduft flacher und der Druckaufbau etwas steiler als
aus den Messwerten hervorgeht. Dies ist jedoch nicht nur der Verengung zuzuschreiben,
da der etwas steilere Druckanstieg und die flachere Relaxation auch in Modell 9 noch zu

sehen sind, in welchem nur eine Wolbung der oberen Schicht abgebildet wird.

Modell 10 zeigt wiederum eine gute Ubereinstimmung mit dem gemessenen Druckverlauf.
Nur der Druckabfall verlauft etwas zu flach. Allerdings zeigt sich bei genauerer Betrach-
tung der ersten 50 Tage (Abbildung 8.4), dass mit diesem Modell das gemessene Druckni-
veau im Anfangsbereich am besten simuliert wird. Alle anderen Modelle berechnen einen
etwas hoheren Druck. Das bedeutet, dass die Annahme einer groferen Gesamtméchtigkeit
der Sandsteinschichten im Nahbereich der Injektion als im restlichen Modellbereich durch
die Messwerte bestitigt wird. Hinzu kommt, dass die angesetzte effektive Permeabilitat

von 80-107!° m? auch niiher an den am Bohrkern gemessenen Permeabilititen liegt.
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8.4 Vergleich von Modellergebnis und Messergebnis der
Elektrischen Widerstands-Tomographie

Die geoelektrischen Messungen am Standort Ketzin wurden in Kapitel 4.5.2 vorgestellt.
Aufgrund der Messreichweite der ERT (ca. 50 m) werden die besten Ergebnisse der Mes-
sungen zwischen den Bohrungen Ktzi201 und Ktzi200 erzielt, da auch der Abstand zwi-
schen Ktzi201 und Ktzi202 so grof ist, dass nicht der ganze Bereich konsistent abgedeckt
wird. Beide Sandsteinschichten, die in Ktzi201 erkundet wurden, treten auch in Ktzi200
im gleichen Teufebereich auf (Norden et al., 2010). Daher wird Modell 1 zum Vergleich
der Berechnungsergebnisse mit den geoelektrischen Messungen herangezogen. Den Berech-
nungen zufolge fiillen sich auch die unteren Bereiche der Sandsteinschichten, so dass mit
fortschreitender Injektion zwischen Ktzi201 und Ktzi200 die auftriebsgetriebene vertikale
Verteilung der COo-Phase nur noch in der Séttigungsverteilung aber keine Ausbreitungs-
front mehr zu erkennen ist. Als Vergleichszeitpunkt wurden 86 Tage nach Injektionsbeginn
gewdhlt. Zu diesem Zeitpunkt wird berechnet, dass ab 20 m Entfernung von der Injekti-
on noch ca. die Hilfte der Sandsteinschichten ohne CO,-Séttigung vorliegen (Abbildung
8.5). Die Schicht- und Modellgrenzen von Modell 1 wurden in die Messauswertung zur
besseren Vergleichbarkeit eingetragen. Das vertikale Auflésungsvermdgen der geoelektri-
schen Messung liegt bei ca. 5 m (Kapitel 4.5.2) und betridgt damit mehr als die halbe
Schichtmachtigkeit einer Sandsteinrinne. Daher kann davon ausgegangen werden, dass
die Grenze der gemessenen CQOy-Verteilung zwischen der oberen und der unteren Schicht
verschmieren und auch keine scharfe CO,-Ausbreitungsfront erkennbar ist. Dennoch ist in
den Messergebnissen ein aufwirtsgerichteter Gradient zu erkennen, der bedeutet, dass der
spezifische elektrische Widerstand bezogen auf die Referenzmessung nach oben zunimmt,
was auf eine Zunahme der Sittigung der COo-Phase schlieffen ldsst. Ab einem Abstand
von 20 m von der Injektion nimmt der spezifische elektrische Widerstand bezogen auf die
Referenzmessung zusétzlich in lateraler Richtung ab, was wiederum auf eine Abnahme
in der lateralen Sattigungverteilung der COs-Phase zuriickzufiihren ist. Im Rahmen des
Auflosungsvermogens der Elektrodenkonfiguration wird eine gute Ubereinstimmung mit

dem berechneten COo-Séttigungsverlauf erzielt.
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Abbildung 8.3: Gemessener und mit Modellen diverser Faziesverteilungen berechneter Injekti-
onsdruck bis 270 Tage.
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Abbildung 8.4: Gemessener und mit Modellen diverser Faziesverteilungen berechneter Injekti-

onsdruck bis 50 Tage.
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Abbildung 8.5: Gegeniiberstellung der geoelektrischen Messung zwischen den Bohrungen Kt-
21201 und Ktzi200 (links) und der numerischen Berechnung (rechts) 86 Tage nach Injektionsbe-
ginn. Das Messergebnis ist auf die Referenzmessung bezogen (Quotient der spezifischen elektri-
schen Widersténde in [-]). In die Messauswertung wurden die im Modell 1 angesetzten Schicht-

und Modellgrenzen eingezeichnet.



9 Zusammenfassung und Schlussfolgerungen

Fiir die Durchfiihrung der geologischen Speicherung von COs ist eine langfristige Si-
cherheit fiir Mensch und Umwelt nachzuweisen (Kiihn, 2011). Hierzu werden Uberwa-
chungsmethoden eingesetzt, zu denen geophysikalische und geochemische Messungen so-
wie Vorhersagemodelle gehoren. Mit den Modellen soll die Ausbreitung des CO, sowie die
Dichtigkeit und Sicherheit des Reservoirs untersucht werden (Kiihn, 2011). Sie sollen das
Verstindnis der Dynamik der CO,-Ausbreitung verbessern, so dass Uberwachungsmaf-
nahmen definiert und Messnetze konzipiert werden kénnen. Mit den Messungen kénnen
die Modelle wiederum verifiziert und kalibriert werden (History-Match). Das bedeutet,
dass nur in der Kombination von Vorhersagemodellen und Messungen abgeschitzt wer-
den kann, wo das COs ist und basierend darauf mit den Modellen prognostiziert werden

kann, wie es sich weiter ausbreitet.

Die Dynamik der COs-Ausbreitung wird u.a. durch die verschiedenen Speichermechanis-
men bestimmt: (1) strukturelle Riickhaltung unterhalb des Deckgesteins, (2) Immobili-
sierung aufgrund der Kapillaritét, (3) Losung von COy in Wasser und (4) Bindung in
Form von Karbonaten. Auf der hier untersuchten kurzen Zeitskala (bis 478 Tage wéhrend
des Injektionsprozesses) liegt das injizierte COq als separate Phase oder im Formations-
wasser gelost vor. Das im Formationswasser geloste COy unterliegt nicht dem Auftrieb
der Gasphase, wodurch das Risiko reduziert wird, dass es in andere geologische Bereiche
entweicht oder zuriick in die Atmosphéire gelangt. Der residuale Anteil der COy-Phase
wird vom Formationswasser, das aufgrund von Kapillarkriften in den kleineren Poren
gehalten wird, an einer weiteren Migration gehindert. Der verbleibende freie (d.h. mo-
bile) Anteil an der COs-Phase bewegt sich so lange, aufgrund von Druckgradienten und
bedingt durch den Auftrieb, durch die Speicherformation bis er vom Deckgestein zuriick-
gehalten wird und sich (auf lingerer Zeitskala) ein stationdrer Zustand ausbildet. Je mehr
COsy im Formationswasser gelost wird, desto weniger Porenraum wird zur Speicherung der
COs-Phase benétigt. Je grofer der residuale und der geldste Anteil sind und desto kleiner
der freie Anteil an der injizierten COs-Menge ist, desto héher ist auch die Sicherheit und

Speicherkapazitiat der COq-Speicherung.

Insbesondere Heterogenitaten haben einen Einfluss auf die Migrationspfade des CO,
(van der Meer, 1995) und auf die Anteile an den Speichermechanismen (Sifuentes et al.,
2009) und damit auch auf die Speichersicherheit, die Speichereffizienz und die Speicher-
kapazitit. Der Einfluss wurde in dieser Arbeit am Beispiel vom Pilotstandort Ketzin
beschrieben, quantifiziert und mit Messwerten verglichen, um die Bedeutung heteroge-

ner Permeabilititsfelder fiir die Dynamik der COs-Speicherung zu verdeutlichen. Bei den
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hierfiir durchgefiihrten Simulationen wurde auf vergleichbare Ergebnisse im Druckverlauf
geachtet, da der Druck aufgrund der Kompressibilitit des CO, ein wesentlicher Faktor
fiir die CO9-Speicherung ist. Nur bei gleichen Druckbedingungen kann sichergestellt wer-
den, dass der Einfluss der Heterogenitéit nicht vom Einfluss des Druckes iiberlagert wird.
So ist das beanspruchte Reservoirvolumen wéhrend der Speicherung in erster Linie vom
Injektionsdruck abhéngig und damit auch die Reichweite der COy-Ausbreitung sowie die
Anteile an den Speichermechanismen. Insbesonders der Anteil des injizierten CO,, der
in Losung geht, wird in doppelter Hinsicht vom Druck beeinflusst: Zum einen wird mit
zunehmendem Druck in einer bestimmten Menge Wasser mehr CO, gelost, so dass eine
hohere Massenfraktion des COy vorliegt. Zum anderen liegt bezogen auf eine bestimmte
injizierte COy-Menge mit zunehmendem Druck ein geringerer Anteil des injizierten COs
gelost vor, da mit zunehmendem Druck auch die Dichte und Sattigung der COy-Phase
steigen, so dass das COs weniger Reservoirvolumen beansprucht. Das Reservoirvolumen,
in welchem die Migrationspfade des CO, verlaufen, bestimmt die Groke der Kontaktfla-
che zwischen dem CO, und dem Formationswasser und damit die Menge des CO,, die
in Losung geht. Es besteht eine Korrelation zwischen dem beanspruchten Reservoirvolu-
men und den freien, residualen und gelosten Anteilen am injizierten CO,. Die residuale
COq-Séattigung wird im Modell iiber die relative Permeabilitiats-Sattigungs-Beziehung de-
finiert. Diese ist jedoch schwer zu messen, so dass in der Bestimmung des Anteils an

residual gebundenem CO, eine groke Unsicherheit liegt.

Der Pilotstandort Ketzin ist durch eine besonders hohe Kompressibilitit des COs ge-
kennzeichnet, da Reservoirdruck und -temperatur in der Stuttgart Formation nahe am
kritischen Punkt des CO; liegen. Zudem besitzt die Stuttgart Formation aufgrund Ab-
lagerungen fluviatiler Sandsteine eine ausgeprigte Heterogenitit (Forster et al., 2006).
Diese kann in die Faziesverteilung (Sandsteinrinnen) und Permeabilititsverteilung inner-
halb der Sandsteinfazies untergliedert werden. Wéhrend die moglichen Verteilungen der
Sandsteinrinnen im Nahbereich der Injektions- und Beobachtungsohrungen begrenzt sind,
gibt es eine schier unbegrenzte Zahl an moglichen Permeabilitidtsverteilungen innerhalb
der Sandsteinfazies. Daher sind die Ergebnisse der Simulationen mit verschiedenen Fa-
ziesverteilungen standortspezifisch zu betrachten. Die Ergebnisse der Simulationen mit
heterogenen Permeabilitdtsverteilungen sind unter Beriicksichtigung der Randbedingun-
gen am Pilotstandort Ketzin (z.B. hochste Kompressibilitdt des COy) auch auf andere
Standorte tibertragbar.
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Permeabilitidtsverteilungen innerhalb einer Sandsteinfazies

Die rdumliche Permeabilitdtsverteilung wird durch das zugrunde liegende geostatistische
Modell und dessen Parameter charakterisiert. Mit dem in dieser Arbeit verwendeten geo-
statistischen Ansatz sind dies die Variabilitit der Permeabilitit (oy,x), die Korrelati-
onsldnge und die geometrische Anisotropie (unterschiedliche Korrelationslingen in den
Raumebenen). Die geostatistischen Parameter wurden in Konsistenz zur untersuchten
Zeitskala (Grobe des Untersuchungsraumes) und der Modelldiskretisierung gewéhlt. Fiir
die kurze Zeitskala bis zu 478 Tage und dem daraus resultierenden Beobachtungsraum bis
zu 400 m um die Injektionsbohrung wurde die Variabilitdt der Permeabilititsverteilung
mit zwei Standardabweichungen der lognormalen Permeabilitét (0,5 und 1,0) beschrieben.
Die horizontalen Korrelationslingen wurden zwischen 10 m, 30 m und 90 m variiert, die
vertikale Korrelationsliange zwischen 0,8 m, 2,4 m und 7,2 m (bei einer Sandsteinschicht
von 8 m Méchtigkeit). Die geometrische Anisotropie wurde iiber verschiedene Kombina-
tionen der Korrelationslingen mit 3:1 und 1:1 (d.h. ohne Anisotropie) in der horizontalen

sowie 12,5:1 und 37,5:1 in der vertikalen Ebene untersucht.

Einfluss auf die Reichweite

Bei der Ausbreitung des COs in heterogenen Permeabilitatsfeldern bilden sich priferenzi-
elle Fliekwege aus, von denen die maximale Reichweite der CO5-Phase, die Ankunftszeit
und das in Anspruch genommene Reservoirvolumen abhingen. Den gréfsten Einfluss hat
die Heterogenitit auf die maximale Reichweite, die {iber die Ausbreitungsfront bestimmt
wird. Die Reichweite wird mit zunehmender Ausbildung von préferenziellen Flielswegen
in der lateralen Ebene erh6ht und in der vertikalen Ebene z.T. verringert. Letzteres liegt
daran, dass die Ausbreitung in der vertikalen Ebene sehr stark vom Auftrieb gepragt wird.
Dadurch bildet sich eine Hauptstromung direkt unterhalb der Deckschicht aus. Zusétzli-
che vertikal verteilte Fliefspfade, die sich im heterogenen Medium ausbilden, reduzieren
die Menge der Hauptstromung und damit die laterale Reichweite. Nur die Ausbildung
eines bevorzugten Fliekweges unterhalb der Deckschicht hat einen gegenteiligen Effekt.
Die Auspriagung der préferenziellen Fliekwege steigt mit zunehmender Korrelationsldnge
und zunehmender Variabilitdt der Permeabilitdt. Das bedeutet, dass die Reichweite mit
Zunahme dieser beiden geostatistischen Parameter in der horizontale Ebene steigt und in

der vertikalen verringert wird.

Die geometrische Anisotropie hat in der horizontalen und vertikalen Ebene den gleichen
Effekt: Mit zunehmender Anisotropie wird die Reichweite vergrofiert, da die Auspriagung

der priferenziellen Fliekwege verstiarkt wird. In der vertikalen Ebene liegt es daran, dass
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mit zunehmender Anisotropie ebenfalls der Hauptfliekweg unterhalb der Deckschicht be-

giinstigt wird.

Der Einfluss der horizontalen Heterogenitiat auf die Reichweite ist in den betrachteten
Modellen grofer. Insgesamt wird daher die Reichweite der COs-Ausbreitung durch die
Heterogenitéit mit zunehmender Korrelationslinge, zunehmender Anisotropie und zuneh-
mender Variabilitit der Permeabilitit erhoht. Beispielsweise wird die Reichweite nach 270
Tagen mit den kleinsten Parametern (in horizontaler Ebene) im Vergleich zum homogenen
Modell (229 m) um gut 10 m (ca. 5 %) auf 242 m vergréfert, wihrend sie mit den gréften
geostatistischen Parametern (mit Anisotropie) iiber 100 m (ca. 50 %) auf 343 m erhoht
wird (siehe Tabelle 7.4). Dies sind mittlere Werte. Die tatséchliche Reichweite ldsst sich
hingegen mit zunehmenden Werten der geostatistischen Parameter schwerer voraussagen,
da ebenfalls die Variabilitdt der Reichweite steigt, die sich aus den berechneten Realisa-
tionen ergibt. Beispielsweise betrdgt in horizontaler Ebene die Standardabweichung der
Reichweite vom Mittelwert nach 270 Tagen mit den kleinsten Parametern 7 m (minima-
le/maximale Reichweite: 231 m /256 m), wihrend die Standardabweichung mit den groften
geostatistischen Parametern (mit Anisotropie) mit 48 m (minimale/maximale Reichweite:
269 m/448 m) fast siebenmal grofer ist.

Einfluss auf die Ankunftszeiten

Die Ankunftszeiten korrelieren mit den Ergebnissen zur Reichweite, da grofsere Reich-
weiten frithere Ankunftszeiten bedingen. Neben der frithesten Ankunftszeit sind auch die
mittleren Werte von Bedeutung. Dies ist die Ankunftszeit mit der gréfsten Wahrscheinlich-
keit. Diese Werte liegen nahe an den Ergebnissen des homogenen Falls (Ankunft in 112 m
Entfernung von der Injektion nach 105 Tagen), wobei sie geringfiigig mit zunehmender
Korrelationsliange und zunehmender Variabilitit der Permeabilitat (um bis zu 20 Tage)
verzogert werden (siehe Abbildungen 7.20 und 7.21). Dieses Ergebnis gilt gleichermafen
fiir die vertikale und horizontale Heterogenitit. Nicht zu vernachléssigen ist wieder die
Variabilitdt der Ergebnisse, welche ebenfalls mit zunehmender Korrelationslange und zu-
nehmender Variabilitat der Permeabilitét steigt. Hierbei ist jedoch die Variabilitiat grofer,
die aus einer horizontalen Heterogenitit herriihrt, da die Ausbreitung in der vertikalen
Ebene vom Auftrieb beeinflusst ist, welcher das CO; in den bevorzugten Migrationspfad
unterhalb der Deckschicht lenkt. Beispielsweise liegt die Standardabweichung vom Mittel-
wert der Ankunftszeit in 112 m Entfernung in Abhéngigkeit der vertikalen Heterogenitéat
zwischen 9 Tagen (fritheste/spéteste Ankunft: 80 d/130 d, im Mittel 105 d) und 38 Tagen
(fritheste/spiteste Ankunft: 50 d/190 d, im Mittel 124 d) und in Abhéngigkeit der ho-
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rizontalen Heterogenitéit zwischen 19 Tagen (friiheste/spéteste Ankunft: 60 d/175 d, im
Mittel 108 d) und 57 Tagen (fritheste/spateste Ankunft: 25 d/>270 d, im Mittel 122 d).

Einfluss auf die Mdachtigkeit der CO,-Phase

Die Auswirkung der Heterogenitét in der vertikalen Ebene auf die mittlere Schichtméchtig-
keit der CO,-Phase sind dem Einfluss auf die Reichweite der CO,-Phase entgegen gerich-
tet: Mit zunehmender Korrelationslinge und zunehmender Variabilitit der Permeabilitit
steigt im Mittel die Mé&chtigkeit der COs-Phase. Verglichen mit dem homogenen Modell
vergrokert sich die Méachtigkeit mit den kleinsten geostatistischen Parametern um 8 % auf
3,1 m (in einer Sandsteinschicht) und um 36 % auf 3,9 m mit den héchsten Parametern.
Wie bei der Reichweite steigt mit den geostatistischen Parametern auch die Variabilitit
der Ergebnisses: Die Standardabweichung betragt mit den kleinsten geostatistischen Pa-
rametern 0,2 m und mit den gréfsten Parametern 1,0 m. Aufgrund der Variabilitit der
Ergebnisse werden in einzelnen Realisationen auch geringere Méchtigkeiten als mit dem

homogenen Ansatz berechnet.

Ewnfluss auf das beanspruchte Reservoirvolumen, die Anteile an den Speicher-

mechanismen und die Sdittigung der CO,-Phase

Zusitzlich zur sehr guten Korrelation zwischen dem beanspruchten Reservoirvolumen und
den freien, residualen und geldsten Anteilen am injizierten COq liegt bei vergleichbaren
Druckbedingungen und gleicher injizierter COs-Menge auch eine Korrelation zur mittleren
CO,-Séttigung vor. Das bedeutet, dass das beanspruchte Reservoirvolumen repréasentativ
ausgewertet werden kann, um den Einfluss der Heterogenitédt auf die Anteile an den Spei-
chermechanismen und die mittlere Sattigung der COo-Phase zu bestimmen. Es ist jedoch
zu beriicksichtigen, dass die Variabilitdt des berechneten beanspruchten Reservoirvolu-
mens hoher ist, als die der mittleren CO,-Séttigung und die Variabilitit der Anteile an

den Speichermechanismen.

In der vertikalen Ebene steigt das beanspruchte Volumen mit Erhohung der Variabilitét
der Permeabilitat, mit Verringerung der Korrelationsldnge und geringfiigig mit Erh6hung
der geometrischer Anisotropie. Diese Faktoren tragen dazu bei, den Auftrieb stirker zu
behindern, so dass tiefere Reservoirbereiche verstarkt genutzt werden. Die ErhShung des
beanspruchten Volumens betrigt bei den untersuchten Modellen bis zu 10 % im Vergleich
zum homogenen Modell. In der horizontalen Ebene nimmt das beanspruchte Reservoirvo-

lumen im Mittel mit Verringerung der Variabilitiat der Permeabilitdt und Verringerung der
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Korrelationslangen zu. Die mittleren Werte weichen jedoch max. 3% von dem homogenen

Ergebnis ab.

In beiden Ebenen steigt die Variabilitit des beanspruchten Reservoirvolumens mit zu-
nehmender Variabilitdt der Permeabilitdt und zunehmender Korrelationslange. Wahrend
die maximale Differenz zum mittleren Wert aufgrund der vertikalen Heterogenitéit 21 %
betriagt, belauft sie sich in horizontaler Ebene auf nur ca. 7%. Daher ist der Einfluss
der horizontalen Permeabilitdt auf die mittlere Sattigung der CO5-Phase und die Auftei-
lung auf die Speichermechanismen gering. Der Einfluss der vertikalen Permeabilitiat auf
diese Faktoren ist hingegen bedeutsamer. Der Anteil an gelostem CO, steigt um max.
6 % im Vergleich zum homogenen Ergebnis. Die Ergebnisse des gelosten Anteils variieren
bis zu 10 % zum Mittelwert. Die mittleren Sattigungen werden im Mittel um 0,01-0,02
reduziert und weichen bis zu +0,04 vom Mittelwert ab. Da hier die mittlere Sittigung
ausgewertet wurde, konnen lokal deutlich hohere Sattigungen auftreten, wobei diese Wer-
te in erster Linie von den zugrunde liegenden Sattigungsbeziehungen zum Kapillardruck

und zur relativen Permeabilitdt abhangen.

Hinweise fiir die Modellierung

Die rdumliche Permeabilitatsverteilung ist in den seltensten Féllen bekannt. Verschiedene
denkbare Realisationen, kénnen zu unterschiedlichen Ergebnissen fiihren. Die Bandbreite
der Realisationen und Ergebnisse kann mit Monte Carlo-Simulationen bewertet werden,
welche sehr rechenintensiv sind. Da die mittleren Ergebnisse der heterogenen Modelle nahe
an den Ergebnissen des homogenen Modells liegen, konnen mittlere oder wahrscheinlichste
Werte bereits mit homogenen Modellen berechnet werden. Homogene Modelle kénnen

auch eingesetzt werden, wenn die Variabilitidt des gesuchten Ergebnisses gering ist.

Die Variabilitdt der Reichweite und der Ankunftszeit hangt stark von der Heterogenitéit
ab und kann sehr hoch sein. Ist die Heterogenitit nicht ausreichend charakterisiert, stellt
auch die unbekannte Variabilitidt eine weitere Unsicherheit in der Berechnung der Reich-
weite und Ankunftszeit dar. Die Variabilitit des beanspruchten Reservoirvolumens ist
hingegen relativ gering. Je nach der Auspriagung der priferenziellen Migrationspfade wer-
den einige Bereiche verstiarkt, andere weniger genutzt. Das bedeutet, dass die raumliche
Verteilung des CO, im Reservoir stark von der Heterogenitdt beeinflusst wird, das bean-
spruchte Volumen hingegen nur in geringem Mafse. Die grofite Variabilitat liegt hierbei
noch in der vertikalen Ebene, da die CO,-Phase je nach Heterogenitit und Auftrieb auch

tiefere Reservoirbereiche durchstromt. Entsprechend werden auch die Anteile an den Spei-
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chermechanismen hauptsachlich von der vertikalen Heterogenitit beeinflusst. Aber auch

hier liegen die Werte dicht an den homogenen Ergebnissen.

Ebenfalls weist die mittlere Sdttigung in den untersuchten Fillen eine geringe Variabilitat
auf und hingt wie auch die maximale Sattigung von den auftriebsgetriebenen Prozessen
in der vertikalen Ebene ab. Dabei zeigen heterogene Modelle lokal hohere Sattigungen
als homogene, jedoch sind diese von den zugrunde liegenden Sittigungsbeziehungen zum
Kapillardruck und zur relativen Permeabilitdt abhingig, die z.T. grofse Unsicherheiten
bergen. Auch die Diskretisierung hat einen Einfluss auf die berechnete Séttigung, da in-
nerhalb eines diskreten Elementes keine Sattigungsverteilung berechnet wird. Mit einer
groberen vertikalen Diskretisierung werden daher im Mittel grofere beanspruchte Volu-

mina mit geringeren Séttigungen der CO,-Phase berechnet.

Praferenzielle Flieftwege bilden sich hauptsichlich lateral aus, da in der vertikalen Stro-
mungsebene der Auftrieb zu bevorzugten Flieftpfaden unterhalb der Deckschicht fiihrt.
Deshalb hat die horizontale Heterogenitdt einen wesentlichen Einfluss auf die maximale
Reichweite und Ankunftszeit der COy-Ausbreitung.

In dieser Arbeit wurde der Einfluss der Heterogenitit am Beispiel vom Standort Ketzin
ausgewertet, welcher von der besonders hohen Dichte- und Viskositétsdifferenz zwischen
COq und dem Formationswasser gepragt ist. Beides beeinflusst die Ausnutzung tieferer
Reservoirbereiche und die Michtigkeit der Migrationspfade: Umso geringer die Differenz
ist, desto grofer ist die Ausbreitung der CO,-Phase auch in tieferen Bereichen und desto
groker ist die Machtigkeit der CO9-Phase. Das bedeutet auch, dass der Einfluss der ver-
tikalen Heterogenitét steigt (auch auf die Reichweite und Ankunftszeit der COo-Phase).

Unter bestimmten Randbedingungen kénnen daher bereits zweidimensionale Modelle gu-
te Hinweise auf die Ausbreitung in heterogenen Permeabilititsfeldern geben, wenn das
Reservoir durch strukturelle Einfachheit und simpler Faziesverteilung charakterisiert ist.
Entsprechend der Fragestellung sind dann zweidimensionale (ggf. radialsymmetrische) ver-
tikale Modelle oder horizontale Modelle zu wahlen. Horizontale Modelle sind insbesonders
fiir die Bewertung der maximalen Reichweite der COy-Phase unerlésslich. Jedoch darf der
Einfluss der vertikalen Heterogenitit auf die Reichweite unter anderen Reservoirbedin-
gungen als am Standort Ketzin ggf. nicht vernachlissigt werden. Zweidimensionale (ggf.
radialsymmetrische) vertikale Modelle kénnen fiir die Bestimmung des beanspruchten Re-
servoirvolumens, der Sattigungen und der Anteile an den Speichermechanismen eingesetzt

werden.
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Hinweise auf die Fazies- und Permeabilititsverteilung am Standort Ketzin

Die gemessene COy-Ankunftszeit in der Beobachtungsbohrung Ktzi202 (in 112 m Entfer-
nung zur Injektionshohrung) lisst im Vergleich zur Ankunftszeit in Ktzi200 (in 50 m Ent-
fernung zur Injektionsbohrung) auf die Existenz einer ausgepriigten Heterogenitit schlie-
fsen: Mit den homogenen Modellen wird die Ankunftszeit in Ktzi202 nach ca. 100 Tagen
simuliert, gemessen wurde sie nach 270 Tagen. Hingegen kann die Ankunft in Ktzi200
nach 21 Tagen mit den meisten Modellen simuliert werden. Eine hydraulische Verbindung
zwischen Ktzi201 und Ktzi202 wurde jedoch mit den Pumptests nachgewiesen (Wiese
et al., 2010). Die Permeabilitdt zwischen Ktzi201 und Ktzi202 wurde unter Ansatz einer
mittleren Sandsteinmichtigkeit von 12,8 m mit den Pumptests zwischen 29 - 1071 m? und

501071 m? bestimmt.

Mit dem radialsymmetrischen vertikalen Modellansatz konnte die gemessene Ankunftszeit
in Ktzi202 mit nur einem Szenario simuliert werden: Hierfiir wurden den zwei Sandstein-
schichten, in denen die Hauptstromung zu erwarten ist, unterschiedliche effektive Permea-
bilitdten zugewiesen, die sich um das Dreifache unterscheiden. Die zwei Sandsteinschichten
werden nur durch eine schmale zementierte Schicht getrennt und weisen dhnliche petro-
physikalische Messwerte auf (Norden et al., 2010). Daher erscheint dieses Modell als wenig
realistisch. Daraus kann gefolgert werden, dass der horizontalen Heterogenitit eine ent-

scheidende Rolle am Standort Ketzin zukommt.

Bei ungestorten Verlaufen der zwei Sandsteinschichten dringt ein groferer Anteil des inji-
zierten CO, in die obere Sandsteinschicht ein, wo sich das CO4 schneller ausbreitet als in
der unteren Schicht. Ohne Annahme einer heterogenen Permeabilitatsverteilung innerhalb
der Sandsteinschicht erscheint es wenig realistisch, dass die obere Sandsteinschicht iiber
die Bohrung Ktzi202 verlauft. Um die gemessene Ankunftszeit zu simulieren sind zudem
weitere Diskontinuitdten (z.B. eine Linse) in der unteren Sandsteinschicht zwischen der
Injektionsbohrung Ktzi201 und der Beobachtungsbohrung Ktzi202 anzunehmen, die die
Ausbreitung in Richtung der Beobachtungsbohrung Ktzi202 weiter verringern.

Die im Vergleich zu den berechneten Werten sehr spite Ankunftszeit in Ktzi202 kann
auch aus einer horizontalen heterogenen Permeabilitdtsverteilung innerhalb des Sand-
steins resultieren, welche die Strémung lokal beeinflusst und die Ausbreitung bevorzugt
in andere Richtungen lenkt. Dies konnte mit einigen Realisationen der horizontalen Mo-
dellen simuliert werden. Die Auswertung dieser Realisationen ergab, dass die dquivalente
Permeabilitdt lokal um Ktzi202 unterhalb des effektiven Wertes liegt.

Aus den berechneten Injektionsdriicken in den heterogenen Permeabilitdtsfeldern kann
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abgeleitet werden, dass die Durchléssigkeit im Umfeld der Injektionsbohrung tendenziell
iiber dem effektiven Wert liegt. Jedoch kann die Grofes des Bereiches nicht angegeben
werden, da sie von den zugrunde liegenden Modellparametern (Korrelationslinge) ab-

héngt.

Die radialsymmetrischen Modelle, die verschiedene Verldufe der Sandsteinschichten (Fa-
ziesverteilung) abbilden, geben ebenfalls Aufschliisse zum Standort Ketzin. Hierfiir sind
die berechneten Druckabfélle und -anstiege aufgrund temporarer Injektionsstopps beson-
ders geeignet. Der Vergleich mit den Messwerten bestétigt eine positive Steigung der
Sandsteinschichten zwischen Ktzi201 und Ktzi202. Da in Ktzi202 eine geringere Gesamt-
maéchtigkeit der Sandsteinschichten erkundet wurde als in Ktzi201 und Ktzi200, wurde
gepriift, welche Auswirkung die Reduzierung der Gesamtmaéchtigkeit auf den berechne-
ten Druckverlauf hat. In diesem Modell verlduft die untere Sandsteinschicht in 112 m
Entfernung von der Injektion in die obere Schicht, so dass iiber das restliche Modellge-
biet eine reduzierte Sandsteinméchtigkeit modelliert wurde. Aufgrund der Verringerung
des Sandsteinanteils am Gesamtvolumen des Modells wurde die effektive Permeabilitét
der Sandsteinschicht auf 80-107!% m? erhoht, um den berechneten Injektionsdruck an
den gemessenen anzupassen. Im Ergebnis wurden die Druckabfille und -anstiege in guter
Ubereinstimmungen mit den Messwerten berechnet. Insbesondere die ersten 50 Tage wer-
den besser als mit den anderen Modellansdtzen simuliert, mit welchen ein etwas hoherer
Druck berechnet wird. Damit wird die Annahme einer héheren Gesamtmichtigkeit der
Sandsteinschichten im Nahbereich der Injektion als im restlichen Modellgebiet bestétigt.
Hinzu kommt, dass die effektive Permeabilitit in diesem Modell ndher an der gemesse-
nen Permeabilitit der Bohrkerne liegt als die effektive Permeabilitédt (42107 m?) der

anderen vertikalen radialsymmetrischen Modelle.

Die Modellergebnisse wurden auch mit den Ergebnissen einer 3D-Oberflichenseismik und
geoelektrischen Messungen zwischen Ktzi201 und Ktzi200 verglichen. Jedoch konnten die
geophysikalischen Messergebnisse nicht zur Bewertung der Modelle herangezogen werden,
da die Messungen am Standort Ketzin an die Grenzen ihres Auflésungsvermdgens und
Detektierbarkeit stofen. Dies liegt zum einen an der relativ diinnen Schicht, mit welcher
sich das COy (aufgrund der hohen Dichte- und Viskosititsdifferenz zum Formationswas-
ser) ausbreitet, und zum anderen an der verhéltnisméfkig geringen injizierten COo-Menge,
die aus der untersuchten Zeitskala und dem Versuchsmafstab resultiert. Dennoch liegt im
Vergleich zwischen den geophysikalischen Messwerten und den Modellierungsergebnissen
Potential fiir weitere Untersuchungen. So eignen sich die durchgefiihrten Simulationen

als Grundlage fiir geophysikalische (Vorwérts-)Modellierungen, wie bereits in Bergmann
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et al. (2010) durchgefiihrt, um die Sensitivitdt der geophysikalischen Messergebnisse auf

mogliche COy-Verteilungen zu testen. Die Ergebnisse konnen weitere Aufschliisse zum

Standort Ketzin geben.



10 Empfehlungen

Den grofiten Einfluss haben heterogene Permeabilitdtsverteilungen auf die maximale la-
terale Reichweite der COq-Ausbreitung. Sie besitzt zudem eine hohe Variabilitiat und
bedingt damit eine grofe Unsicherheit. Beides (erwartete maximale Reichweite und mogli-
cher Spielraum) ist stark von den geostatistischen Parametern abhingig. Die Bestimmung
der vorhandenen raumlichen Permeabilitdtsverteilung bzw. ihrer Charakteristika, die iiber
geostatistische Parameter definiert sind, sollte kiinftig im Rahmen der Standorterkundung
erfolgen (Bohrungen, geophysikalische Messungen, Analogien zu bekannten Reservoiren,
usw.). Nur so kann zumindest die mogliche Spannbreite der COo-Ausbreitung bestimmt
werden, da es in heterogenen Reservoiren kaum moglich sein wird, die exakte Ausbreitung
des CO, vorherzusagen. Fiir die geostatistische Charakterisierung des Reservoirs ist i.d.R.

eine hohe Erkundungsdichte erforderlich, die standortspezifisch festzulegen ist.

Auch die berechnete Ankunftszeit und die mittlere Méchtigkeit der COo-Phase hingen
im Mittel und vor allem in ihrer Variabilitdt von den geostatistischen Parametern ab. Das
von der COy-Phase beanspruchte Reservoirvolumen hingegen wird von der Heterogenitit
vergleichsweise wenig beeinflusst und damit auch die Anteile an den Riickhaltemechanis-
men und die mittlere CO-Sattigung. Der Einfluss kann jedoch in tieferen Reservoiren
mit geringerer Dichte- und Viskositédtsdifferenz zwischen CO, und Formationswasser zu-
nehmen und ist daher auch von den Reservoirbedingungen abhéngig. Er sollte daher in

tieferen Reservoiren ggf. beriicksichtigt werden.

Fiir die Berechnung der maximalen lateralen Reichweite der COs-Ausbreitung ist die
horizontale Heterogenitit ausschlaggebend. Die Ausnutzung tiefer Reservoirbereiche, die
Anteile an den Riickhaltemechanismen (z.B. der geloste COo-Anteil) und die maximale
COq-Séttigung werden hingegen hauptséichlich von der vertikalen Heterogenitit beein-
flusst. Entsprechend der Fragestellung kénnen vereinfachte zweidimensionale Modelle gu-
te Ergebnisse liefern. Da der Einfluss der vertikalen Heterogenitét steigt je méchtiger das
Reservoir bzw. die Rinnenfazies in fluviatilen Systemen ist, sollte dieser zuerst bewer-
tet werden, bevor vereinfachende Annahmen (wie die mittlere CO,-Michtigkeit) fiir ein
zweidimensionales horizontales Modell getroffen werden. Der Ansatz einer homogenen (ef-
fektiven) Permeabilitdt innerhalb der Sandsteinfazies ist ausreichend, um mittlere Werte

zu berechnen, jedoch nicht um die Variabilitdt zu bewerten.

Der Anteil der residualen COs-Phase sowie die Ergebnisse der CO,-Séattigung hédngen von
den Sittigungsbeziehungen zum Kapillardruck und zur relativen Permeabilitdt ab, die

dem Modell zugrunde liegen. Die Unsicherheit dieser Ergebnisse sollte daher durch die
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experimentelle Bestimmung der Sattigungsbeziehungen reduziert werden.

Fiir den Pilotstandort Ketzin kann aus den Modellen mit heterogenen Permeabilitétsver-
teilungen innerhalb der Sandsteinfazies gefolgert werden, dass die dquivalente Permeabili-
tdt im Umfeld der Injektionsbohrung gegeniiber dem effektiven Wert erhoht ist, wihrend
sie lokal um die Beobachtungsbohrung in 112 m Entfernung verringert ist. Die Modelle,
die verschiedene Faziesverteilungen abbilden, weisen auf eine héhere Gesamtméchtigkeit
der Sandsteinschichten im Nahbereich der Injektion gegeniiber dem restlichen Reservoir-
bereich hin. Synthetische geophysikalische Modellierungen sind demnach zu empfehlen,
um die Sensitivitdt der Messungen beziiglich der CO,-Méchtigkeit, -Sattigung, -Dichte
und vertikalen Verteilung (z.B. Ausbreitung der COy-Phase in einer oder zwei separaten
Schichten) zu testen. Auch der geloste Anteil vom gesamten injizierten COy sollte am

Standort Ketzin nicht vernachlassigt werden.



A Statistische Grofien

Die Wahrscheinlichkeitsdichte einer Normalverteilung N (pu, , op, ) mit dem Erwartungs-

wert p, und der Standardabweichung oy, ist definiert als

fa) = —=ew (—% (5";“)2> (A1)

Die Dichtefunktion der logarithmischen Normalverteilung ergibt sich mit u;,x = 0 und

ok = 1. Die Beziehung zur logarithmischen Normalverteilung LN (11, 0?) ergibt sich aus

der Transformation Z = e¥, d.h. der Logarithmus der lognormal verteilten Zufallsva-

2

riablen Z ist normalverteilt. Der Erwartungswert p, und die Varianz o7

ergeben sich
iiber die folgenden Gleichungen aus dem Erwartungswert ) und der Varianz o, der

Normalverteilung:

,LLZ — 6(#111k+0'12//2) (AZ)

2

o =z (e —1) (A.3)

Arithmetischer Mittelwert einer Stichprobe von n Werten

_ 1 & r1+ay+--+x,
Larithm — E Z;xz = n (A4)

Geometrischer Mittelwert einer Stichprobe von n Werten

Harmonischer Mittelwert einer Stichprobe von n Werten

n

n
Tharm = =13 - (A.6)
1 tmtoota
T
i=1
Fiir positive Variablen gilt die Ungleichung
min(zy, ..., Zn) < Tharm < Tgeom < Tarithm < Max(i, ..., T,) (A7)
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Median & einer geordneten Stichprobe (z1, o, ..., x,) von n Werten

T+l n ungerade
2

(A.8)

i’ pum
1
5 (xg + x%H) n gerade.

Korrelationskoeffizient r nach Pearson fiir zwei quadratisch integrierbare Zufallsvariablen
X und Y

B Cov(X,Y)

Oox 0Oy

r (A.9)

mit den Standardabweichungen ox, oy und der Kovarianz von X und Y Cov(X,Y"). Er ist
ein Mafs fiir den Grad des linearen Zusammenhangs und kann Werte zwischen -1 und +1
annehmen. Bei einem Wert von +1 (-1) besteht ein vollstdndig positiver (negativer) linea-
rer Zusammenhang zwischen den betrachteten Merkmalen. Keine lineare Korrelation liegt
mit 7 = 0 vor. In dieser Arbeit wurde die Korrelation mit einem Korrelationskoeffizienten

|r| > 0,5 als gut und |r| > 0,85 als sehr gut eingestuft.



B Eingabedateien fiir TOUGH2-MP

Nachfolgend sind einige Eingabedateien der berechneten homogenen Modelle aufgefiihrt.
Das INFILE enthilt alle Definitionen der Modellparameter und Berechnungsoptionen.
Die MESH-Datei wurde mit der MESHMAKER-Option von TOUGH2 (Pruess et al.,
1999) erstellt, welche anstelle der eigentlichen MESH-Datei aufgefiihrt wird, da diese
deutlich iibersichtlicher als die MESH-Datei ist. In der mit dem MESHMAKER erzeug-
ten MESH-Datei wurden noch Anpassungen vorgenommen, um den Elementen die Ma-
terialien, welche im INFILE definiert wurden, zuzuweisen. Fiir die heterogenen Modelle
mit einer rdumlichen Permeabilitdtsverteilung wurde die beschriebene Modifikation der

Permeabilitat ebenfalls in der MESH-Datei erganzt.

B.1 Vertikale Modelle zur Modellierung einer Sand-

steinschicht

B.1.1 INFILE

*Verti* 1 Sandsteinschicht

ROCKS-———1-—— - =2 k=3 ko b k-5 k=G ——k———_T———_k——__8

sandl 2 2600.e00 .250 .0420e-12 .0420e-12 .0140e-12 2.51 920.
7.2e-10 1.62338E6
13 0.15 0.05 5.500 1.00 1.0 0.85
7 0.65 0.125 .3240e-4 1.0e8 1.00
well 2 2600.e00 .250 .0420e-12 .0420e-12 .0140e-08 2.51 920.
7.2e-10 1.62338E6
7 0.50 0.20 1.000 0.01
MULTI----1---—%--=-2-——- SRR S SR SRS B CS, FRPR O
3 3
SELEC....2....3....4.... 5....6....7....8....9...10...11...12...13...14...15...16
1 o o0 o0 1 0 0 0
8 8

———-%-——-1 MOP: 123456789%123456789%1234 ---*----5-c-—k--o-Boc--k-oo-To-ok-—--8

PARAM-———1————%——— -2 %3~ k=4 k=B ko — Bk ———T————%———_8

29999  99991000300000020 4 3 9999999999
6.6265e7 -1. -9.81
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1.E-5 1.E00
.620E+07 .200E-00 0.0 .3400000000000E+02
INCON----1----%----2-—-——%k-——-3-—— koo k=B B - k- -7 ———%----§
TIMES----1-——-%-——-2-———%-——-3-———%-———-4————%———-B-———%————B————k-———T————%----8

10

1.8648e6 0.4320e7 0.6480e7 0.8640e7 1.0800e7 1.2960e7 1.5120e7 1.7280e7

2.3328e7 4.1292e7
FOFT - - -—-1-——-%-——-2-———%-——-3-———%——--4————%——— B % —— Bk T ————%----8
A1 1 20.3927E+010.1963E+02 0.1250E+01 -.1000E+00
B5 1 20.3927E+010.1963E+02 0.1250E+01 -.7900E+01
A1 21 10.1610E+030.8050E+03 0.5125E+02 -.1000E+00
B5 21 10.1610E+030.8050E+03 0.5125E+02 -.7900E+01
A1 45 10.3495E+030.1748E+04 0.1113E+03 -.1000E+00
B5 45 10.3495E+030.1748E+04 0.1113E+03 -.7900E+01
A1225 10.1184E+090.5919E+09 0.1727E+05 -.1000E+00
B5225 10.1184E+090.5919E+09 0.1727E+05 -.7900E+01
COFT ----1----%-—--2————%———-3-——-%——--4 kB koo B ———k———-T————%----8
GOFT -—--1-—-—%-——-2-———*k——— -3k k=B kB k- —T————%———-8

B.1.2 MESHMAKER

xVerti* 8m Sandsteinschicht, bis 250m &quidistant (2,5m), Rand 20km, 5000 Elem
MESHMAKER 1 —— -~ - - - =2 - <o =3 - ke ——de - ke = -5 o k=B m— k=T ———k———_8

RZ2D
RADII
1

EQUID
100
LOGAR
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0.2 0.2 0.2
0.2 0.2 0.2
0.2 0.2 0.2

0.2
0.2
0.2

0.2
0.2
0.2

0.2
0.2
0.2
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B.2 Horizontale Modelle zur Modellierung eines Qua-

dranten einer Sandsteinschicht

B.2.1

*Hori* 1 Sandsteinschicht,

INFILE

1 Quadrant

10096 TR SRR, RS M S - S S ; MU S, S S

sandl 2 2600.e00 .250 .1200e-12 .1200e-12 .0400e-12 2.51 920.
7.2e-10 1.62338E6
13 0.15 0.05 5.500 1.00 1.0 0.85
7 0.65 0.125 .5477e-4 1.0e8 1.00
MULTI----1----%----2--—- ¥o—m-3—mm koo k- Bk B — - T - ——%----8
3 3
SELEC 2 5....6....7 8 9...10...11...12...13...14...15...16
1 0 0 0 1 0 0 0
.8 .8
START----1- -\ ——%--—-—-2-———*%-——-3-———-%———-4————%——--5-——— *————6-——- R el *----8
-———x----1 MOP: 123456789%123456789%1234 ---*----5-———%-————6---- e et *x----8
7N\ S e S S W S S—— P *----8
29999 99991000300000020 4 3 9999999
6.6265e7 -1. .3600e4 -9.81
1.e2
1.E-5 1.E00
.620E+07 .200E-00 0.0 .3400000000000E+02
INCON----1--——%-——-2-———k-——-3——— k-4 k- Bk ————B———— Kook ——--8
TIMES--—-1-———%———-2-———k——— -3 %4 %Dk —k————T————%———_8
14
1.8648e6 0.4320e7 0.5184e7 0.6048e7 0.6912e7 0.8640e7 1.0368e7 1.1232e7
1.2096e7 1.2960e7 1.5120e7 1.7280e7 2.3328e7 4.1292e7
FOFT - --=-1-——-%-——-2-———%-——-3-———%——--4————%——— B % —— Bk —T————%----8
A11 1 10.1750E+020.1250E+02 0.1250E+010.1250E+01-.1400E+01
A1121 10.1750E+020.1250E+02 0.5125E+020.1250E+01-.1400E+01
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A1F15 10.1750E+020 . 1250E+02 0.3625E+020.3625E+02- . 1400E+01
A1145 10.1750E+020 . 1250E+02 0.1113E+030.1250E+01- . 1400E+01
A1X33 10.1750E+020 . 1250E+02 0.8125E+020.8125E+02- . 1400E+01
G1181 10.3299E+050 . 2357E+05 0.1764E+050. 1250E+01- . 1400E+01
COFT ——=-le-—¥-oo oo okommoBoco ko mo b m koo B o ko —Goc k- =T ——%———-8
GOFT - ——-1-——-%----2-—— % -3~ —% 4 % 5 % Bk T k8§

B.2.2 MESHMAKER

*Hori* 2,8m Sandsteinschicht, bis 400m &quidistant (2,5m), Rand 20km, 32400 Elem
MESHMAKER 1~ - -~ < - = =2 - <o -3 o ok e = Aok -5 ok m oG m ko =T o= k== — -8
XYZ

0.
NX 160 2.5
NX 20

3.9400E+006.2100E+009.7900E+001.5420E+012.4320E+013.8310E+016.0400E+019.5180E+01
1.5002E+022.3641E+023.7270E+025.8730E+027 .6190E+029.8850E+021.2824E+031.6637E+03
2.1583E+032.8002E+033.6320E+034.7130E+03

NY 160 2.5

NY 20
3.9400E+006.2100E+009.7900E+001.5420E+012.4320E+013.8310E+016.0400E+019.5180E+01
1.5002E+022.3641E+023.7270E+025.8730E+027 .6190E+029.8850E+021.2824E+031.6637E+03
2.1583E+032.8002E+033.6320E+034.7130E+03

NZ 1 2.8

B.3 Vertikale Modelle zur Modellierung zweier Sand-

steinschichten

B.3.1 INFILE

*schicht* 2 Sandsteinschichten

ROCKS----1-———*%-——-2-———%-———-3-——-*%———-4————%——— Bk G- ——*-——-T————%-——-8

well 2 2600.e00 .250 .0420e-12 .0420e-12 .0140e-08 2.51 920.
7.2e-10 1.62338E6
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0.50 0.20 1.000 0.01
2600.e00 .250 .0420e-12 .0420e-12 .0140e-12 2.51 920.
1.62338E6
0.15 0.05 5.500 1.00 1.0 0.85
0.65 0.125 .3240e-4 1.0e8 1.00
2600.e00 .250 .0420e-12 .0420e-12 .0140e-12 2.51 920.
1.62338E6
0.15 0.05 5.500 1.00 1.0 0.85
0.65 0.125 .3240e-4 1.0e8 1.00
2600.e00 .250 .0420e-14 .0420e-14 .0140e-14 2.51 920.
1.62338E6
0.15 0.05 5.500 1.00 1.0 0.85
0.65 0.125 .3240e-5 1.0e8 1.00
—_————k e [ . S S P . p——— " (" J - gu—— T —_——
.5 6....7....8....9...10...11...12...13...14...15...16
0 0 0 1 0 0 0
.8
o2k -3 k-4 kB kB ———T----%-——-8
MOP: 123456789%123456789%1234 —-—%——--B—-—-*————6-———%-——-T-———%———-8
e et L e e e o R Tt ]
99991000300000020 4 3 9999999999
4.1292e7 -1. -9.81
1.E00
.628E+07 .200E-00 0.0 .3400000000000E+02
o2k -3 k-4 kB kB -k ———T----%x-——-8
e et L e e e R Tt ]

2.3328e7
SR T - Y

7
sandl 2
7.2e-10
13
7
sand?2 2
7.2e-10
13
7
shall 2
7.2e-10
13
7
MULTI----1
3 3
SELEC....2..
1
.8
START----1
SO |
PARAM----1
29999
1.e2
1.E-5
INCON----1
TIMES----1
3
1.8648e6
FOFT ----1
AX 1
CF 1
AX 21
BN 21
BS 21
CF 21
AX 45
BN 45
BS 45

10.
10.
30.
30.
20.
20.
30.
30.
20.

4.1292e7

5890E+010.
5890E+010.
2415E+030.
2415E+030.
2415E+030.
2415E+030.
5243E+030.
5243E+030.
5243E+030.

0000E+00
0000E+00
0000E+00
0000E+00
0000E+00
0000E+00
0000E+00
0000E+00
0000E+00

.1250E+01
.1250E+01
.5125E+02
.5125E+02
.5125E+02
.5125E+02
.1113E+03
.1113E+03
.1113E+03

-.9750E+01
-.2535E+02
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C Erganzende Ergebnisse

Ergebnisse der numerische Simulation mit Modellen diverser Faziesverteilungen (siehe
Kapitel 8) nach 21 und 478 Tagen.

Tabelle C.1: Ergebnisse der Modelle diverser Faziesverteilungen nach 21 Tagen. Modell 1 bis
8 basieren auf den Geometrien der Rinnenfazies, die in den Abbildungen 8.1 und 8.2 dargestellt

sind.

Modell 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 3a

Obere Sandsteinschicht
Anteil COy (%] 54 54 57 54 66 70 59 51 55 (96) 22
Reichweite [m| 49 44 44 44 49 46 46 34 39 54 26

Untere Sandsteinschichi
Anteil COy (%] 39 40 38 40 27 24 35 43 39 -T2
Reichweite [m] 41 41 39 39 29 26 36 44 41 - 54

Tabelle C.2: Ergebnisse der Modelle diverser Faziesverteilungen nach 478 Tagen. Modell 1 bis
8 basieren auf den Geometrien der Rinnenfazies, die in den Abbildungen 8.1 und 8.2 dargestellt

sind.

Modell 1 2 3 4 ot 6 7 8 9 10 3a

Obere Sandsteinschicht
Anteil COy (%] 59 61 65 62 77 8 93 44 57 (100) 23
Reichweite [m| 311 324 329 329 344 346 344 269 296 441 171
heo, 112m [m| 36 39 39 39 42 45 51 54 54 3,6 3,6

Untere Sandsteinschicht

Anteil CO, [%] 37 37 33 36 21 16 7 53 4l - 73
Reichweite [m] 256 256 251 236 199 179 74 301 274 - 384
heo,iiam m] 3,0 30 30 27 30 24 - 33 30 - 33
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Abbildung C.1: CO2-Séttigung in Modellen diverser Faziesverteilungen nach 21 Tagen.



Anhang C
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Abbildung C.3: Gemessener und mit Modellen diverser Faziesverteilungen berechneter Injek-

tionsdruck bis 478 Tage.



D Erganzung im Programmcode von TOUGH 2-
MP

Der Ansatz der relativen Permeabilitits-Sattigungsbeziehung nach Gl. 4.1 wurde im Pro-
grammcode von TOUGH2-MP |Utility F.f* als IRP = 13 implementiert.

¢ Kr parameters:

¢ irp(nmat)=13

¢ rp(l,nmat)= Swir

¢ rp(2,nmat)= Sgir

¢ rp(3,nmat)= nw

¢ rp(4,nmat)= ng

¢ rp(5,nmat)= krw-endpoint

¢ rp(6,nmat)= krg-endpoint

c¢ with the understanding that for the water relperm Corey calculation,
c the residual gas saturation needs to be set to zero:
REPL=RP (5,NMAT)* ((SL-RP (1,NMAT))
1 /(1.-RP(1,NMAT)))**RP(3,NMAT)
REPG=RP (6 ,NMAT) * ((1.-SL-RP(2,NMAT))
1 /(1.-RP(1,NMAT)-RP(2,NMAT)) ) **RP (4,NMAT)
IF(SG.GE.RP(2,NMAT)) GOTO 883
REPG=0.
GOTO 882
883 IF(SG.LT.(1.-RP(1,NMAT))) GOTO 882
REPL=0.
882 CONTINUE

c check bounds:
if (REPL.1t.0.0) REPL=0.0
if (REPG.1t.0.0) REPG=0.0
if (REPL.gt.1.0) REPL=1.0

if (REPG.gt.1.0) REPG=1.0

RETURN
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