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Conception, modélisation et analyse de la performance d’un systéme géothermique
amélioré a fractures multiples pour la production d’électricité

Jo€l Meétogbé ZINSALO

RESUME

La production d’¢lectricité par le systeme géothermique amélioré attire de plus en plus
I’attention des chercheurs depuis une cinquantaine d’années. Le systéme géothermique
amélioré consiste a extraire 1'énergie thermique des roches chaudes et séches par injection
d'eau sous forte pression dans un réservoir artificiellement créé pour la production
d'électricité. La géothermie profonde est une énergie durable, propre, et renouvelable.
L’¢énergie géothermique est aussi une alternative aux énergies fossiles. La modélisation des
différents processus dans un systeme géothermique amélioré est trés complexe et nécessite
beaucoup de recherches, développements numériques et beaucoup de temps de calcul. Dans
cette thése, plusieurs modéles sont développés pour plus de réalisme. Le réservoir
géothermique considéré est anisotrope en perméabilité, hétérogeéne et la perte d’eau est prise
en compte. La rentabilité du systeme géothermique amélioré dépend de plusieurs facteurs
dont ’analyse est trés importante en vue d’améliorer la performance du systéme. Plusieurs
facteurs abordés dans cette thése influencent la performance et la rentabilité du systéme :
I’hétérogénéité du réservoir d’un systeme géothermique amélioré, les pertes d’eau inévitables
dans le réservoir vers la formation environnante, I’espacement entre les puits d’injection et de
production, ’épaisseur de fracture, I’inclinaison des puits d’injection et de production, la
direction de 1’écoulement régional, la disposition des puits d’injection et de production
lorsque plusieurs puits sont mis en ceuvre pour la production optimale d’électricité, la
sélection du fluide secondaire dans un cycle Organique de Rankine (ORC) couplé au
réservoir, les stratégies d’injection du fluide dans le réservoir et sa récupération qui nécessite
une analyse approfondie.

Dans les études antérieures, 1’injection du fluide dans le réservoir du systeme géothermique
amélioré est basée sur les expériences issues de 1’industrie pétrolicre et gazicre. La stratégie
d’injection est un facteur clé de succes ou d’échec d’un systeme géothermique amélioré. Il
importe d’explorer toutes les possibilités d’injection et de récupération du fluide. L’analyse
des stratégies d’injection et de récupération permet d’éviter une rupture thermique
prématurée qui peut écourter la durée de vie du réservoir. La durabilité et la rentabilité d’un
systéme géothermique amélioré sont trés préoccupantes pour intéresser les gouvernants et
investisseurs. Il est donc important de fournir a l'industrie une gestion améliorée des
stratégies d'injection de fluide dans le réservoir afin de maximiser l'extraction de chaleur.
C’est pour cette raison que la premicre partie de cette thése est axée sur six scénarios en vue
d’étudier les stratégies d’injection et de récupération du fluide avec un modele de fractures
discrétes sur 40 ans de production d’électricité. En se basant sur les conditions aux limites et
paramétres utilisés dans cette thése, les résultats ont montré que le scénario 1 est le meilleur
avec une puissance électrique effective de 9,65 MWe. Dans ce meilleur scénario, la
température de production augmente de 167,9 °C a une valeur maximale de 170,4 °C, puis
diminue au fur et a mesure que l'injection continue et elle atteint 166 °C a la fin de la
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production. L'impédance d'écoulement du réservoir est d'environ 0,22 MPa/(kg/s). Une
analyse de sensibilité a été conduite en étudiant I’influence de I’ouverture de fracture, la
conductivit¢ thermique de fracture, la distance entre fractures sur la température de
production et la puissance électrique effective. Lorsque les valeurs d'ouverture de fractures
sont supérieures a 0.1 mm, on constate une diminution de la température de production, de la
puissance ¢lectrique effective et du temps de rupture thermique. Une distance entre fractures
hydrauliques de 25 m donne des résultats intéressants et cette valeur est fortement
recommandée. Les résultats obtenus dépendent fortement des propriétés physiques de la
formation géologique et des propriétés thermodynamiques du fluide géothermal. La
méthodologie adoptée dans cette étude peut étre mise en ceuvre pour tout réservoir d’un
systéme géothermique amélioré.

Dans un réservoir de systéme géothermique amélioré, la pré-existence de fractures naturelles,
de petites fissures, et la variabilité des propriétés pétrophysiques rendent le réservoir
hétérogene. La pré-existence de petites fissures et I’injection de 1’eau sous forte pression
provoque des pertes d’eau inévitable vers la formation géologique environnante. Ces deux
phénoménes (hétérogénéité et pertes d’eau) sont difficiles a quantifier et ils rendent la
modé¢lisation complexe. La variabilité de la perméabilité dans toutes les directions fait que le
réservoir est anisotrope en perméabilité. Pour ainsi évaluer le potentiel de production
d’électricité du systéme géothermique amélioré, la prise en compte de l’anisotropie en
perméabilité, I’hétérogénéité du réservoir et les pertes d’eau est capitale pour une production
durable réelle. Dans la deuxiéme partie de cette thése, I’hétérogénéité du réservoir, les pertes
d’eau inévitables et I’anisotropie en perméabilité sont prises en compte. Une analyse de
sensibilité sur une période de 40 ans de production a été conduite afin d'évaluer l'influence
des pertes d'eau et de 1'hétérogénéité du réservoir pendant toute la production. L'impact de
l'inclinaison du puits, de la distance entre les puits d'injection et de production sur la
température de production, et sur la puissance ¢électrique effective a également été étudié. En
négligeant les pertes d’eau dans la modélisation, la performance du systéme est surestimée et
la durée de vie du systéme peut arriver plutdt que prévue. En supposant que le réservoir est
homogene alors qu’il est hétérogeéne en réalité, la performance du systéme est surestimée ce
qui rend la prédiction douteuse. Dans le but de quantifier 1’effet de 1’hétérogénéit¢ du
réservoir sur la performance du systéme, trois cas hétérogenes (H1, H2, H3) et un cas
homogene (H4) ont été adoptés. Une combinaison de couches a été proposée et les propriétés
pétrophysiques sont calculées sur la base de moyenne pondérée. Sept (7) critéres de
comparaison ont été établis : la température de production (comparaison de sa variation
durant tout le processus d’extraction), la baisse de la température de production au puits de
production qui devrait étre comprise entre 5% et 15%, [’écart relatif entre la puissance
¢lectrique effective moyenne dans le cas homogene et celle obtenue dans les trois différents
cas hétérogenes ¢étudiés, la pression de production, ’impédance du réservoir qui est la chute
de pression requise pour circuler 1 kg d’eau du puits d’injection au puits de production, la
puissance ¢lectrique effective moyenne et le taux d’extraction de chaleur. De tous les critéres
établis, seul le taux d’extraction de chaleur permet de déterminer le niveau d’hétérogénéité
du réservoir. Le taux d'extraction de chaleur varie de 0 a 39,4%, de 0 a 41,1%, de 0 4 42,9%
et de 0 a 45,3% pour les cas H1, H2, H3 et H4, respectivement. 11 sort des résultats que le cas
H1 est plus hétérogéne. L'inclinaison du puits a une faible influence sur la température de
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production. La puissance électrique effective plus élevée est obtenue dans le cas des puits
verticaux dans lesquels la puissance électrique effective augmente de 9,47 MWe a 9,83 MWe
en 19,3 ans et diminue de 9,83 MWe a 9,20 MWe. Plus la distance entre les puits d'injection
et de production est grande, plus le réservoir doit étre grand et les pertes d'eau deviennent
importantes. La puissance électrique efficace maximale est obtenue pour les puits verticaux
avec un espacement de 540 m, la durée de rupture thermique est de 25,6 ans et la puissance
¢lectrique effective moyenne est de 9,7 MWe. Le temps de rupture thermique augmente avec
'augmentation de 1'espacement des puits. L'augmentation de la perte d'eau de 0% a 10% pour
un espacement de puits de 500 m se traduit par une diminution de l'efficacité énergétique du
systéme géothermique amélioré de 2,4-2,2 a 2,3-2,1. La direction du flux régional du puits de
production au puits d'injection améliore les performances du systéme.

La troisieme partie de ce projet de thése aborde la possibilité d’utiliser plusieurs puits
d’injection et de production pour maximiser I’extraction de la chaleur du réservoir. La
disposition des puits d’injection et de production joue un roéle capital dans 1’évaluation du
potentiel de production d’électricité en considérant la poroélasticité du réservoir. Dans la
troisiéme partie de cette thése, une conception et un choix optimal de plusieurs puits
d’injection et de production ont été mis en ceuvre. Neuf (9) scénarios ont été¢ envisagés en
considérant pour référence le systeme conventionnel & un puits d’injection et un puits de
production (cas 1), un puits d’injection et deux puits de production (cas 2), un puits
d’injection et trois puits de production (cas 3), trois puits d’injection alignés et un puit de
production (cas 4), trois puits d’injection alignés et deux puits de production alignés (cas 5),
trois puits d’injection alignés et trois puits de production alignés (cas 6), deux puits
d’injection alignés et un puit de production (cas 7), deux puits d’injection alignés et deux
puits de production (cas 8), deux puits d’injection alignés et trois puits de production alignés
(cas 9). Toutes ces configurations ont ¢été¢ étudiées afin d'extraire une quantité d'énergie
suffisante et de permettre au fluide d'atteindre un plus grand volume dans le réservoir
hétérogene. Des résultats de 1’étude, il ressort que la configuration avec trois puits d'injection
et deux puits de production alignés correspondant au cas 5 offre la meilleure performance du
systéme géothermique. L'augmentation du débit de fluide d'injection de 75 I/s a 125 I/s avec
une température d'injection de 60 °C conduit a une diminution de la puissance €lectrique de
10,40 - 9,40 MWe a 6,84 - 4,53 MWe car plus le débit volumique est élevé, plus les pertes en
eau sont grandes. La température de production moyenne apres une période de 40 ans est de
164,8 °C et réduite de 3,1%, ce qui est acceptable. La température du fluide injecté et le
gradient hydraulique ont une faible influence sur la température de production et le taux
d'extraction de chaleur. L'effet du gradient hydraulique sur la température du fluide produit
est perceptible pour une valeur de gradient hydraulique supérieure a 10 mm/m.

La quatriéme partie de ce projet de theése est réservée a I’analyse de performance et a la
sélection du fluide secondaire adéquat pour la production d’¢lectricité en couplant la centrale
géothermique et le réservoir pour une utilisation durable et efficace du systéme géothermique
amélioré a fractures multiples sur 40 ans de fonctionnement. Vingt fluides de travail ont été
choisis afin de sélectionner le meilleur en fonction du rendement énergétique et du
rendement exergétique. Les résultats montrent que les fluides de travail ont un effet
significatif sur la température de réinjection du géofluide et un léger effet sur la température



de production. La température de réinjection varie de 56,5 °C a 108,4 °C selon le fluide de
travail utilisé. Le fluide de travail le plus performant était le R1233zd(E), un réfrigérant
hydrofluorooléfine, ininflammable avec un impact nul sur l'appauvrissement de la couche
d'ozone et un treés faible potentiel de réchauffement climatique. Dans les conditions de
fonctionnement du réservoir EGS, une combinaison d'une pression d'entrée maximale de la
turbine de 1,6 MPa, d'un débit massique maximal de réfrigérant de 50 kg/s et d'une
température de condensation de 25 °C évite une formation de gouttelettes dans la turbine.
Cette combinaison donne de meilleures performances avec un rendement énergétique de 15,8
— 16,0%, un rendement exergétique de 43,5 - 44,6%, une température d'entrée de la turbine
de 121,3 - 156,3 ° C, une puissance électrique nette de 1,97 - 2,32 MW sur les 40 ans de
production. Le rendement énergétique et le rendement exergétique diminuent avec
I’augmentation de la température du condenseur.

Mots clés: Systéme géothermique amélioré, fracture discréte, énergie renouvelable,
production d’¢électricité, puits multiples, perméabilité anisotrope, hétérogénéité, pertes d’eau,
efficacité énergétique, management de réservoir, centrale géothermique, sélection de fluide,
Cycle Organique de Rankine.



Design, modeling and performance analysis of a multiple-fracture enhanced geothermal
system for electricity generation

Jo€l Metogbé ZINSALO

ABSTRACT

Electricity generation in an Enhanced Geothermal System (EGS) attracted more and more the
researchers’ attention since the past fifty years. EGS consists of extracting thermal energy
from Hot Dry Rock by injecting water under high pressure in an artificially created reservoir
for electricity production. Deep geothermal energy is a sustainable, clean and renewable
energy. Geothermal energy is also an alternative to fossil fuels. The different processes
modeling in EGS is a very complex task and it requires a lot of research, numerical
developments and large computing times. In this thesis, several models were developed for
more realism. The geothermal reservoir considered is anisotropic in permeability,
heterogeneous and water loss is taken into account. The profitability of the EGS depends on
several factors, the analysis of which is very important in order to improve the system
performance. Several factors studied in this thesis influence the performance and the
profitability of the system: the reservoir heterogeneity of EGS, the inevitable water losses in
the reservoir towards the surrounding formation, the well spacing, the fracture aperture, the
well inclination, the direction of regional flow, the layout of the injection and production
wells when several them are used for optimal electricity generation, the selection of the
secondary fluid in the Organic Rankine cycle (ORC) coupled to the reservoir and the
strategies of injecting the fluid into the reservoir and its recovery which requires in-depth
analysis.

In previous studies, the injection of the fluid into the EGS reservoir is based on experiences
from the oil and gas industry. The injection strategy is a key factor in the success or failure of
an EGS. It is important to explore all possibilities for injecting and recovering the fluid. The
analysis of injection and recovery strategies avoids premature thermal breakthrough which
can shorten the reservoir lifespan. The sustainability and profitability of an EGS is of great
concern to interest governments and investors. It is therefore important to provide the
industry with improved management of fluid injection strategies in the EGS reservoir in
order to maximize the heat mining. It is for this reason that the first part of this thesis is
focused on six scenarios in order to study the injection and recovery strategies of the fluid
with discrete fractures model over 40 years. Under the conditions and all parameters
considered in this thesis project, the results showed that the best scenario is the first one with
effective electric power of 9.65 MWe. In this scenario, the production temperature increases
from 167.9 °C to a maximum value of 170.4 °C, then decreases as the injection continues and
it reaches 166 °C at the end of production. The impedance of the reservoir flow is
approximately 0.22 MPa/(kg/s). A sensitivity analysis was carried out by studying the
influence of the fracture aperture, the fracture thermal conductivity and the distance between
fractures on the production temperature and the effective electric power. For the fracture
aperture values greater than 0.1 mm, there is a reduction in the production temperature, the
effective electric power and the thermal breakthrough time. A distance between hydraulic
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fractures of 25 m gives interesting results and this value is highly recommended. The results
obtained strongly depend on the physical properties of the geological formation and the fluid
thermodynamic properties. The methodology adopted in this study can be implemented for
any EGS reservoir.

In an EGS reservoir, the pre-existence of natural fractures, small cracks, and the variability of
petrophysical properties make the reservoir strongly heterogeneous. The pre-existence of
small cracks and the injection of the fluid under high pressure cause inevitable water losses
to the surrounding formation. These two phenomena (heterogeneity and water losses) are
difficult to quantify and they make modeling complex. The variability of the permeability in
all directions means that the reservoir is anisotropic in permeability. Thus, to evaluate the
electricity production potential of EGS, considering the permeability anisotropy, the reservoir
heterogeneity and water losses are essential for real sustainable production. In this second
part of this thesis project, the reservoir heterogeneity, the inevitable water losses and the
anisotropy in permeability are considered. A sensitivity analysis over a 40-year period was
carried out in order to quantify the effects of water losses and the reservoir heterogeneity
during the whole process. The impact of the well inclination angle and the distance between
the injection and production wells on the production temperature, the effective electrical
power was also studied. By neglecting water losses in EGS modeling, the system
performance is overestimated and the system lifespan may arrive rather than expected.
Assuming that the reservoir is homogeneous when in fact it is heterogeneous, the
performance of the system is overestimated which makes the prediction doubtful. In order to
quantify the effect of the reservoir heterogeneity on the performance of the system, three
heterogeneous cases (H1, H2, H3) and one homogeneous case (H4) were adopted. A
combination of reservoir layers was proposed and the petrophysical properties are calculated
based on weighted average. Seven (7) comparison criteria were established: the production
temperature (comparison of its variation throughout the extraction process), the production
temperature drop at the production well which should be between 5% and 15%, the relative
difference between the average effective electric power in the homogeneous case and that
obtained in the three different heterogeneous cases studied, the production pressure, the
reservoir flow impedance which is the pressure drop required to circulate 1 kg of water from
the injection well to the production well, the average effective electric power and the heat
extraction ratio. Seven (7) comparison criteria were established: the production temperature
(comparison of its variation throughout the extraction process), the production temperature
drop at the production well which should be between 5% and 15%, the relative difference
between the average effective electric power in the homogeneous case and that obtained in
the three different heterogeneous cases studied, the production pressure, the reservoir flow
impedance which is the pressure drop required to circulate 1 kg of water from the injection
well to the production well, the average effective electric power and the heat extraction ratio.
Of all the criteria established, only the heat extraction ratio makes it possible to determine the
level of heterogeneity of the reservoir. The heat extraction ratio varies from 0 to 39.4%, 0 to
41.1%, 0 to 42.9% and 0 to 45.3% for cases H1, H2, H3 and H4, respectively. It is found that
the case H1 is more heterogeneous. The inclination of the well has little influence on the
production temperature. The higher effective electric power is obtained in the case of vertical
wells in which the effective electric power increases from 9.47 MWe to 9.83 MWe in
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19.3 years and decreases from 9.83 MWe to 9.20 MWe. The greater the distance between the
injection and production wells, the larger the reservoir must be, and the water losses become
significant. The maximum effective electric power is obtained for vertical wells with a well
spacing of 540 m, the thermal breakthrough time is 25.6 years and the average effective
electric power is 9.7 MWe. The thermal breakthrough time increases with increasing the well
spacing of the well. The increase in water loss from 0% to 10% for a well spacing of 500 m
results in a reduction in the energy efficiency of the improved geothermal system from 2.4-
2.2 to 2.3- 2.1. The direction of the regional flow from the production well to the injection
well improves the EGS performance.

The third part of this thesis project addresses the possibility of using several injection and
production wells to maximize heat extraction from the reservoir. The layout of the injection
and production wells plays a crucial role in the assessment of the electricity generation
potential by considering the reservoir poroelasticity. In this third part of the project thesis, a
design and an optimal choice of several injection and production wells were implemented.
Nine (9) different wells configurations were designed for the heat mining considering for
reference the conventional doublet system with one injection well and one production well
(case 1), one injection well and two production wells (case 2), one injection well and three
production wells (case 3), three aligned injection wells and one production well (case 4),
three aligned injection wells and two aligned production wells (case 5), three aligned
injection wells and three aligned production wells (case 6), two aligned injection wells and
one production well (case 7), two aligned injection wells and two aligned production wells
(case 8), two aligned injection wells and three aligned production wells (case 9). All these
configurations have been studied in order to extract a sufficient amount of energy and allow
the fluid to reach a larger volume in the heterogeneous reservoir. From the simulated results,
it is found that a five-spot well layout with three injection wells and two production wells,
described in case 5, provides the best EGS performance. Increasing the injection fluid flow
rate from 75 /s to 125 1/s with an injection temperature of 60 °C leads to a decrease of the
electric power from 10.40 — 9.40 MWe to 6.84 — 4.53 MWe because higher the volume flow
rate, greater the water losses. The average production temperature after a 40-year period is
164.8 °C and reduced by 3.1%, which is acceptable. The injected fluid temperature and the
hydraulic gradient have a low influence on the production temperature and the heat
extraction ratio. The effect of the hydraulic gradient on the produced fluid temperature is
noticeable for a hydraulic gradient value greater than 10 mm/m.

The fourth part of this thesis project is reserved for the selection of the appropriate secondary
fluid for the production of electricity by coupling the geothermal power plant and the
reservoir over 40 years of operation time. Twenty ORC working fluids were considered in
order to select the best one based on the energy efficiency and the exergy efficiency. The
results show the working fluids have a significant effect on the reinjection geofluid
temperature and slight effect on the production temperature. The reinjection temperature
varies from 56.5 °C to 108.4 °C depending on the ORC working fluid used. The best
performing working fluid was R1233zd(E), a hydrofluoroolefin refrigerant, non-flammable
with zero impact on ozone depletion and very low Global Warming Potential. Under the
operating conditions of the EGS reservoir, a combination of a maximum turbine inlet
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pressure of 1.6 MPa, a maximum refrigerant mass flow rate of 50 kg/s and a condensing
temperature of 25 °C prevents droplets formation in the turbine. This combination gives
better performance with an energy efficiency of 15.8 —16.0%, an exergy efficiency of 43.5 —
44.6%, a turbine inlet temperature of 121.3 — 156.3 °C, a net electric power of 1.97 —
2.32 MWe. The energy efficiency and exergy efficiency decrease with increasing condenser
temperature.

Keywords: Enhanced Geothermal System (EGS); reservoir heterogeneity; sustainable
energy; water loss; sensitivity study; discrete fracture model, renewable energy, electricity
generation, multiple wells, heterogeneity, energy efficiency, reservoir management,
geothermal power plant, fluid selection, Organic Rankine Cycle.
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INTRODUCTION

Les besoins énergétiques mondiaux ne cessent de s’accroitre a cause de la croissance
in¢luctable du développement industriel et de 'augmentation globale de la population. Selon
I’Agence internationale de 1’énergie, un taux de croissance de 1,6% est prévu annuellement
pour les vingt-cinq ans a venir (Lemale, 2012). D’apres la récente investigation menée par
Sharma, Sarmah et Dubey (2020), la demande énergétique mondiale atteindrait environ
7,8x10%° GJ en 2040. Depuis des décennies, les demandes énergétiques sont en majorité
satisfaites par les énergies non renouvelables. Des récentes études scientifiques, il ressort que
les émissions mondiales de dioxyde de carbone sont estimées a 33,1 Gt en 2018 (Patel,
Kodgire et Dwivedi, 2020). Le XXI® siécle est un défi pour entamer une transition
énergétique, voire de rompre avec 1’utilisation des énergies fossiles responsables en grande
partie des émissions du dioxyde de carbone d’ou la nécessité¢ de chercher des solutions
alternatives (Ramezanizadeh et al., 2019). L’énergie propre joue un rdle déterminant dans la
recherche de solution alternative (Ahmadi et al., 2018). La prise en compte de la croissance
indéniable du secteur industriel dans les pays développés est éminente. Le secteur des
énergies traditionnelles est responsable d’environ 76% des émissions de gaz a effet de serre
d’origine anthropique (Environmental Protection Agency, 2019). Les énergies fossiles ne
peuvent pas continuer a satisfaire les besoins énergétiques dans le respect de
I’environnement. La préoccupation actuelle est 1’efficacité énergétique et la production
suffisante de 1’énergie pour répondre aux besoins de la population avec une forte tendance a

privilégier les énergies renouvelables dont les impacts environnementaux sont tres faibles.

L’augmentation du nombre des événements climatiques comme les périodes de sécheresse
qui pourraient avoir un impact sur les ressources hydroélectriques, le tarissement des
ressources d’hydrocarbures dont I’exploitation ne cesse d’augmenter les émissions de
dioxyde de carbone et la sécurité des installations dans la production de 1’énergie nucléaire
posent d’énormes soucis. Pour ainsi répondre aux besoins énergétiques sans cesse croissants,
tous les pays industrialisés doivent innover en vue de produire de I’énergie dans les

conditions environnementales satisfaisantes (Kichonge, 2018). L'énorme défi de la réduction



des émissions de dioxyde de carbone et la satisfaction des besoins énergétiques peuvent
passer par I’utilisation de la géothermie profonde pour la production d’¢électricité (Kharseh,
Al-Khawaja et Hassani, 2019; Liao et al., 2020a; Song et al., 2018; Yao, Shao et Yang,
2018). Pendant longtemps, la géothermie est exploitée en utilisant de pompe a chaleur pour le
chauffage et la climatisation des batiments. La géothermie est une source d’énergie
renouvelable utilisable pour la production d’électricité et la production de la chaleur. Elle
peut étre peu profonde (pour le chauffage et la climatisation des batiments par 1’utilisation
des pompes a chaleur) ou profonde. La géothermie profonde peut étre définie comme
’utilisation de la chaleur provenant des réservoirs créés dans des massifs rocheux ou des
sources naturelles pour le chauffage urbain et la production d’¢lectricité (Lemale, 2012). La
géothermie profonde peut fournir de 1’énergie a la Chine pendant 3945 ans si 2% seulement
des ¢énergies des roches chaudes et séches sont exploités, ce qui permettra a la Chine de

réduire les émissions des gaz a effet de serre d’au moins 4,73x107 Mt (Lei et al., 2020).

La production d’électricité par géothermie profonde peut étre effectuée a partir de deux types
de ressources : les ressources hydrothermales et les ressources des roches chaudes séches
(Sowizdzal, 2018; Tomac et Sauter, 2018). Dans la premiere catégorie, le réservoir
géothermique naturel a une recharge en eau et une perméabilité suffisamment élevée : c’est la
géothermie hydrothermale ou les ressources énergétiques sont dites conventionnelles. Dans
la seconde catégorie, le réservoir géothermique est artificiellement créé : c’est la géothermie
pétrothermale ou les ressources énergétiques sont dites non conventionnelles et le systéme

géothermique est appelé systéme géothermique stimulé (Falcone et al., 2018).

L’énergie est extraite des roches chaudes séches (Hot and Dry Rock (HDR)) a faibles
porosité et perméabilité¢ (DiPippo, 2016d; Fanchi, 2010c; Huang et al., 2018). Le systéme
géothermique stimulé ou systeme géothermique amélioré appelé en Anglais Enhanced
Geothermal System ou Engineering Geothermal System (EGS) est une nouvelle technologie
qui permet I’extraction de 1’énergie des roches chaudes et séches. Le principe consiste a
injecter de I’eau sous pression dans les HDR a faible porosité, faible perméabilité et a haute

température, situées a de grandes profondeurs dans le sous-sol (Lei et al., 2020).



L’eau injectée dans le réservoir fait augmenter la pression au sein du réservoir qui, sous
I’effet de cette forte pression, se fissure ; I’eau absorbe la chaleur de la roche a haute
température, le sous-sol devient plus perméable. L’eau injectée circule dans les fractures en
absorbant la chaleur de la formation rocheuse. A I’aide d’une ou de plusieurs pompes de
production, cette eau chaude est renvoyée en surface vers 1’évaporateur et échange de la
chaleur avec un fluide secondaire. Ce dernier se vaporise et se détend dans une turbine a
vapeur raccordée a un alternateur pour la production d’électricité. Tester et al. (2006) ont
présenté les différents projets de systeme géothermique amélioré (EGS) présentés dans le
monde : Fenton Hill 2 Nouveau Mexique aux Etats-Unis, Rosemanowes Quarry au Royaume
Uni, Hijori et Ogachi au Japon, Cooper Bassin en Australie, les Geysers aux Etats-Unis,
Grop Schonebeck en Allemagne. Les lecons et expériences tirées de ces projets y sont
présentées. Kumari et Ranjith (2019) ont présenté récemment quelques grands projets basés

sur le systéme géothermique amélioré dans le monde.

Cette technique est réellement mise en ceuvre a 1’échelle commerciale dans le projet de
construction de centrale géothermique a Soultz-Sous-Foréts, en France (Gerard et
Kappelmeyer, 1987; Gérard et al., 2006; Klee et Rummel, 1993; Kohl et Mégel, 2007). Les
lecons tirées a Soultz-Sous-Foréts et dans les autres projets de systéme géothermique stimulé
dans le monde pourraient servir de repere. Des surprises sont observées par rapport au projet

de Soultz-Sous-Foréts.

Le développement d’un systéme géothermique amélioré n’est pas une tiche aisée. La
production d’électricité par la géothermie profonde est un concept complexe nécessitant
beaucoup de recherche et de développement ainsi que des données de température précises
au sein du réservoir géothermique. Le systeme géothermique amélioré encore appelé
Systeme Géothermique Stimulé nécessite un forage a une profondeur de 3 a 10 km ou la
température doit étre suffisamment élevée pour transférer la chaleur de la matrice rocheuse
au fluide injecté sous forte pression dans le réservoir (Chamorro et al., 2014; Olasolo et al.,

2016a).



La création d’un réservoir géothermique destiné a la production d’électricité est un défi
majeur et nécessite un énorme investissement technique comme financier (Olasolo et al.,
2016a; Olasolo et al., 2016b; Tester et al., 2006; Zhou et al., 2019). La création d’un
réservoir doit étre basée sur d’importants parametres de design tels que la température du
réservoir qui est fonction du gradient géothermique et de la profondeur, les propriétés
pétrophysiques de la formation géologique du réservoir, le champ de contraintes au sein du
réservoir, de la température a laquelle 1’eau est injectée dans le réservoir, les propriétés
thermophysiques du fluide géothermal, du temps d’exploitation du réservoir (Baria et al.,

1999).

Dans la modélisation des systémes géothermiques stimulés, il y a deux principales
préoccupations : I'une est de bien caractériser et simplifier le réseau complexe de fractures, et
l'autre est de simplifier raisonnablement l'effet du couplage des processus mécaniques,
hydrauliques, thermiques et chimiques a l'intérieur du réservoir (Tester et al., 2006; Zeng, Su
et Wu, 2013). Par ailleurs, I’épuisement local pose un risque important lors de l'utilisation
industrielle de réservoirs géothermiques. Afin de réduire ce risque, des techniques fiables
pour prédire le transport de chaleur et la température de production doivent étre développées.
La détermination de la température en fonction du temps va nous permettre principalement
de déterminer la durée de vie du réservoir géothermique. Avec la modélisation et la
simulation du réservoir géothermique, il est maintenant possible de prédire les
caractéristiques futures d'un réservoir avec une précision raisonnable. L’injection d’eau
relativement froide dans le réservoir donne naissance a plusieurs processus tels que: la
convection (a l'interface solide-fluide par le mouvement du fluide), I'advection (transport de
la chaleur ainsi que des produits réactifs par des mouvements massifs de fluides), la
conduction thermique au fond de la matrice rocheuse, diffusion moléculaire, dispersion
hydrodynamique (dispersion du fluide due a la diffusion moléculaire dans la matrice
rocheuse poreuse) et déformation hydro-thermo-mécanique des pores/fractures/roches

(Pandey, Vishal et Chaudhuri, 2018).



Pour le mode¢le de circulation de fluide dans I’échangeur souterrain de Soultz-Sous-Foréts, la
convection est un mécanisme essentiel pour I’extraction de la chaleur contenue dans la
matrice rocheuse (Schill et al.,, 2017). Le processus de transfert convectif du fluide en
¢coulement dans la fracture est d’une importance capitale dans I’extraction de la chaleur du
systéme géothermique amélioré (Ma et al., 2019b). La prise en compte de ce processus est
nécessaire si on considere les quantités importantes de fluide injecté dans le réservoir de EGS
ainsi que 1’amélioration des propriétés hydrauliques des fractures (Bataillé, 2004). La
réactivation de la perméabilité des fractures et 1’injection de fluide froid sont autant de
processus qui favorisent le développement de la convection dans le réservoir qui modifie
I’écoulement forcé induit par 1’injection ainsi que les échanges thermiques entre le fluide et
la matrice rocheuse (Cloetingh et al., 2010). La rentabilité¢ du systéme géothermique amélioré
dépend de la puissance extraite c’est-a-dire du volume de fluide géothermal extrait, de la
différence de température entre celle de production et la température d’injection de fluide, et
du temps d’exploitation mais aussi de la fagon dont le fluide est injecté dans le réservoir.
Dans les systémes géothermiques améliorés, le fluide est injecté sous forte pression et les
pertes d’eau dans le réservoir sont inévitables. La pré-existence de fractures naturelles, et la
variabilité des propriétés pétrophysiques rendent le réservoir fortement hétérogéne. La pré-
existence de petites fissures et 1’injection de I’eau sous forte pression provoque des pertes
d’eau inévitable vers la formation environnante. L’hétérogénéité et les pertes d’eau sont
difficiles a quantifier et 1’évaluation précise du potentiel de I’extraction de chaleur devient
complexe. Pour ainsi évaluer le potentiel de production d’¢€lectricité du systéme
géothermique amélioré, la prise en compte de I’anisotropie en perméabilité, I’hétérogénéité
du réservoir et les pertes d’eau est capitale pour une production durable réelle. La disposition
des puits d’injection et de production a un impact significatif sur la température de

production (Axelsson, 2008; Chen et Jiang, 2015).

L'extraction de chaleur dépend en grande partie de I'hétérogénéité du réservoir et des
compositions minérales des roches constituant le réservoir. Le développement d’un systéme
géothermique amélioré est contraint par I'écoulement préférentiel observé du puits d'injection

vers le puits de production lorsqu’on utilise un systéme doublet. La conséquence est la



réduction de la durée de vie du réservoir et une rupture thermique prématurée apparait. De
plus, la pré-existence de fissures, de fractures naturelles et la formation différente de roches
rendent un réservoir de systéme géothermique amélioré fortement hétérogeéne. La circulation
du fluide injecté a travers des canaux préférés peut réduire le taux d'extraction de chaleur du
réservoir. L'hétérogénéité et l'anisotropie sont liées aux distributions spatiales et
directionnelles des propriétés pétrophysiques du réservoir. Une estimation du potentiel
géothermique raisonnable nécessite la prise en compte de 1’hétérogénéité, de I’anisotropie en
perméabilité et la perte d’eau inévitable durant tout le processus d’extraction. La circulation
du fluide dans toute la masse rocheuse pose un sérieux probléme. On pourrait envisager
I’utilisation de plusieurs puits d’injection et de production. L’effet de la disposition de ces
puits sur l’extraction de la chaleur doit étre quantifié pour une extraction de chaleur
suffisante et optimale. La majorité des modeles de centrale géothermique a cycle binaire sont
basés sur une analyse énergétique et une estimation de I’énergie recelée dans le réservoir
géothermique est faite. Cette estimation bien qu’étant précieuse, est incompléte car on doit se
poser la question de savoir « Qu’en est-il de 1’énergie disponible, c’est-a-dire de 1’énergie qui
peut étre transformée en travail utile ? » (Cengel, Boles et Lacroix, 2008). La deuxieme loi
de la thermodynamique enseigne qu’au cours d’une évolution, la qualité de 1’énergie est
dégradée et la détérioration de la qualité de I’énergie est estimée par une analyse exergétique
qui cherche a déterminer 1’énergie utile disponible (Cengel, Boles et Lacroix, 2008).
L'exergie est 1'évaluation du potentiel de travail utile d'un systéme, par rapport a un
environnement donné (Tumen Ozdil, Segmen et Tantekin, 2015). L’exergie est une variable
thermodynamique qui dépend non seulement du systéme mais aussi de son milieu extérieur
(Cengel, Boles et Lacroix, 2008). Sur cette base, la conception de la centrale géothermique
au Québec doit prendre en compte l’influence de la variabilit¢ de la température
environnante. Au Canada, il n’existe pas pour I’instant une centrale géothermique a échelle
commerciale pour la production d’électricité par la géothermie profonde (Majorowicz et
Grasby, 2019). L’accent est actuellement clairement mis sur la géothermie a faible
profondeur pour le chauffage et la climatisation des batiments a 1’aide de pompes a chaleur

(Lamarche, 2017; Lamarche et Pasquier, 2019).



La mise en ceuvre d’un systeme géothermique amélioré (Enhanced Geothermal System en

anglais) est confrontée a plusieurs problémes doit voici quelques-uns qui attirent 1’attention

des chercheurs du domaine :

La stratégie d'injection de fluide dans le réservoir est un facteur déterminant pour la
rentabilité du systéme ;

Les puits d'injection et de production ont été choisis en fonction des progres
technologiques de l'industrie pétroli¢re et gazicre ;

L'hétérogénéité et l'anisotropie en perméabilité du réservoir géothermique ne sont
souvent pas prises en compte ;

Le réservoir EGS est hétérogeéne en raison de la préexistence de fractures naturelles et
de formations géologiques différentes ;

L'injection d'eau sous haute pression entraine des pertes d'eau par les frontieres du
réservoir vers les formations environnantes ;

Des puits trop proches des frontieres des réservoirs pourraient augmenter les pertes
d'eau et une disposition adéquate des puits d'injection et de production pourrait
améliorer le temps de percée thermique prématurée et réduire les pertes d'eau ;

La plupart des études précédentes ignorent l'influence des pertes d'eau, de
I'hétérogénéité du réservoir et de l'anisotropie en perméabilité dans l'analyse
d’extraction de chaleur d’un systéme EGS ;

Le défi majeur du systéme géothermique amélioré est de faire circuler le fluide
injecté dans la majeure partie du réservoir ;

Le fluide circule par voie d'écoulement préférentiel et le fluide injecté dans le cas de
EGS ne circule pas enticrement dans la roche poreuse limitant ainsi le temps de
rétention du fluide ;

La conception et la disposition des puits d’injection et de production est un véritable
défi pour les chercheurs en développement et exploitation de EGS ;

La température de réinjection du géofluide est souvent supposée dans la modélisation
du réservoir ;

A ce jour, aucun article n'a pu coupler la centrale et le réservoir de EGS pour la

sélection du fluide de travail.



Ce projet de thése apporte solutions a ces problémes qui déterminent la réussite de la mise en

place du systéme géothermique amélioré. Les présents travaux s’inscrivent dans ce cadre afin

de présenter un design optimal de la centrale géothermique a cycle de Rankine couplée au

réservoir géothermique et prédire les performances de la centrale et du réservoir du systéme

géothermique amélioré.

L’objectif principal de cette thése est de construire un modele intégrant réservoir et centrale

géothermique pour la production d’électricité afin de prédire les conditions optimales

d’exploitation pour une meilleure utilisation des ressources.

Les objectifs spécifiques sont :

Analyser les scénarios d’injection et de récupération du fluide pour améliorer la
performance d'un systéme géothermique avec fractures multiples.

Etudier I’impact de la distance entre les puits d’injection et de production, le débit de
fluide injecté, I’inclinaison des puits, la température d’injection de fluide, le gradient
hydraulique, le nombre de fractures artificielles, I’épaisseur de fracture artificielle, la
distance entre fractures sur le processus d’extraction du fluide géothermal dans un
systéme géothermique amélioré.

Etudier I’effet de 1’hétérogénéité du réservoir géothermique et la perte d’eau sur le
processus d'extraction de la chaleur géothermique, la puissance électrique et le
coefficient de performance du systéme.

Concevoir et optimiser la disposition de plusieurs puits d’injection et de production
pour la production d'électricité dans un systeme géothermique amélioré a fractures
multiples.

Sélectionner le fluide secondaire approprié en couplant le réservoir géothermique a la
centrale géothermique pour une exploitation rentable et déterminer les conditions

optimales d’exploitation des ressources géothermiques.



Dans le but ultime d’atteindre ces objectifs, des méthodes numériques sont nécessaires en
vue d’approximer efficacement les formulations mathématiques gouvernant les phénomenes
hydrauliques (écoulement de fluide) et thermiques (transport de chaleur) mis en jeu. Le
réservoir géothermique tridimensionnel, hétérogeéne, anisotrope en perméabilité et traversé
par des fractures hydrauliques est modélisé en régime transitoire. Dans tous les modeles
présentés, les maillages comportent des ¢léments tétraédriques pour la matrice rocheuse, des
¢léments triangulaires pour les fractures, et des éléments unidimensionnels linéaires pour
modéliser les puits d’injection et de production. La méthode des ¢léments finis sous Comsol
Multiphysics est la méthode numérique adoptée pour coupler les principaux phénomenes
présents dans le réservoir géothermique considéré comme un milieu poreux contenant des
fractures hydrauliques induites. La méthode implicite de pas de temps BDF (Backward
Différentiation Formula) avec un ordre de précision variant entre 1 et 5 a été¢ adoptée pour
I’ensemble des modeles développés (Trim, Butler et Spiteri, 2021; Wewer et al., 2021). En
effet, la méthode BDF est une méthode implicite qui utilise des formules de différenciation
descendante (Bonab et Javidi, 2020). Cette méthode implicite est trés utilisée a cause de sa
stabilité. A cause de la complexité des modéles, des fonctions sont codées dans Matlab pour
réussir le couplage entre les puits, réservoir et la centrale géothermique a cycle organique de

Rankine.






CHAPITRE 1

DEMARCHE ET ORGANISATION DU DOCUMENT

1.1 Démarche

En ingénierie des réservoirs, les modeles numériques sont importants pour mieux
comprendre et prédire I’évolution des processus thermiques, hydrauliques, mécaniques et
chimiques présents au sein du réservoir. Chacun de ces processus a un effet sur le
comportement a court ou a long terme du réservoir et influence 1’extraction de la chaleur.
L’interaction entre ces différents processus décrivant le mécanisme couplé thermo-hydro-

mécano-chimique est illustrée sur la figure 1.1.

Processus hydrauliques :
Ecoulement de fluide en
milieu poreux et dans les
fractures
Loi de Darcy
0.)“

Densité du
fluide affecté
op MQJsuel],

J109Ape ossew

A

l

Processus
chimiques :
Réactions
géochimiques

Processus
mécaniques :
Déformation

du réservoir Chauffage par friction
et fractures

Processus
thermiques :
Transport de

chaleur

v

Expansion/contraction thermique

Figure 1.1 Couplage des processus thermiques, hydrauliques, mécaniques et chimiques dans
un systeme géothermique amélioré
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Le couplage hydromécanique explique I’interaction entre les processus hydrauliques et
mécaniques. Il illustre I’interaction entre I’ouverture de fracture, la perméabilité, la porosite,
la pression du fluide, la déformation des fractures et de la matrice rocheuse. Le fluide froid
injecté circule dans les fractures et dans les pores du réservoir. L’équilibre thermique du
réservoir est ainsi perturbé. Le fluide au contact de la matrice rocheuse déclenche la
dissolution et la précipitation en modifiant la géométrie des pores du réservoir par
conséquent la porosité et la perméabilité du réservoir sont affectées. Sous 1’effet du champ de
contrainte, la perméabilité de la matrice rocheuse change et agit sur 1’évolution de la chimie

du fluide.

Les variations de contraintes thermomécaniques engendrent des microfissures dans le granite
et la déformation de la roche. De trés bonnes revues sur les mécanismes de couplage des
processus thermiques, hydrauliques, mécaniques et chimiques ont été présentées par Pandey,
Vishal et Chaudhuri (2018) et Tomac et Sauter (2018). La prise en compte de tous ces
processus dans la modélisation est une tache trés complexe et il faut dans une certaine
mesure faire des hypothéses raisonnables dans la modélisation d’un systéeme géothermique
amélioré. En effet, le processus chimique influence 1égérement les débits d’injection et de
production dans un systéme géothermique amélioré (Guo et al., 2020; Jing et al., 2000). Le
couplage thermo-hydraulique s’est révélé fiable pour décrire le processus d’extraction de
chaleur d’un systéme géothermique amélioré (Pandey, Chaudhuri et Kelkar, 2017).
Cependant, la mod¢lisation des écoulements souterrains et des processus thermiques dans un
réservoir contenant des fractures hydrauliques est extrémement complexe (Zhang et al.,
2020a). Tous les modeles présentés dans ce projet sont basés sur le couplage thermo-

hydraulique.

Dans le but d’atteindre les objectifs fixés en introduction, le projet est scindé en quatre
grandes parties :
- Stratégies d’injection dans un systeme géothermique amélioré avec la méthode de

fractures discrétes.
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- Production d’électricité a partir d’un systéme géothermique amélioré en prenant en
compte I’hétérogénéité du réservoir et les pertes d’eau avec un modele de fractures
discretes.

- Conception et optimisation de la disposition de puits multiples pour la production
d’¢électricité dans un systéme géothermique amélioré a fractures multiples.

- Analyse de performance et sélection de fluides de travail d’une centrale géothermique

couplée a un systeme géothermique amélioré a fractures multiples.

Chaque partie est rédigée sous forme d’articles scientifiques publiés dans des revues

internationales. La figure 1.2 indique les procédures de calcul sous forme d’organigrammes.
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Géométrie du
réservoir et fractures
hydrauliques

A 4 \ 4

Fractures Matrices

hydrauliques + Hypothéses simplificatrices rocheuses -+

Données Formulation mathématique Donnces

thermophysiques { thermophysiques
Modgele d’¢élément fini
v

Conditions initiales et aux limites

v

Définir le temps de simulation : ¢ = ¢ + At

v

Calcul de la pression

v

Calcul de la température
v

\ 4

Convergence des résultats ?

Résultats : Température de production,
Impédance du réservoir, Puissance €lectrique

v

Analyse de sensibilité

Figure 1.2 Organigramme du processus de calcul adopté pour modéliser les
processus hydrauliques et thermiques au sein du réservoir

1.2 Organisation du document

La présente thése comporte 7 chapitres y compris ce chapitre 1 présentant la démarche du
travail et ’organisation du document sans compter I’introduction et la conclusion. Le
deuxiéme chapitre présente les notions de base pour bien cerner le sujet et une revue critique

de littérature sur le sujet.
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Le chapitre 3 présente le premier article portant sur les stratégies d’injection dans un systéme

géothermique amélioré par la méthode de fractures discretes.

Le chapitre 4 se concentre sur I'évaluation du potentiel énergétique avec un modele de
fractures discrétes, et l'analyse des principaux facteurs influencant les performances du
systétme en prenant en compte ’effet de 1’hétérogénéité, la perte d’eau et I’anisotropie en

perméabilité du réservoir.

Le 5° chapitre est consacré au troisieme article scientifique portant sur la conception et
I’optimisation de la disposition de puits multiples pour la production d’électricité a partir

d’un systéme géothermique amélioré avec un mod¢le de fractures discrétes.

Le chapitre 6 est consacré au quatrieme article scientifique issu de ce projet. Il présente une
analyse de performance et sélection de fluides de travail d’une centrale géothermique binaire
couplée a un systéme géothermique amélioré a fractures multiples pour la production
d’électricité.

Le chapitre 7 présente une discussion générale des résultats.

Une conclusion générale met fin a ce projet de thése.






CHAPITRE 2

REVUE DE LITTERATURE

2.1 Ressources géothermiques, typologie et utilisations

La géothermie est une source d’énergie renouvelable utilisable pour la production
d’¢lectricité et la production de la chaleur. Elle utilise I’énergie thermique de la crofte
terrestre générée par la désintégration des maticres radioactives dans le noyau terrestre
(Kumari et Ranjith, 2019). La chaleur géothermique provient de la terre par la décomposition
des isotopes radioactifs naturels (uranium, thorium, potassium) piégés dans le magma lors de

la formation de la terre (Pandey, Vishal et Chaudhuri, 2018).

La géothermie peut étre définie comme 1’ensemble des technologies utilisant la chaleur de la
Terre provenant (Minea et Majorowicz, 2012a) :
- en profondeur :
e dunoyau terrestre,
e des structures volcaniques
e de la désintégration d’éléments radioactifs, etc.
- en surface :
e du soleil (presque 46 % de 1’énergie incidente est accumulée dans la crofite
superficielle)

e des précipitations (pluie, fonte de neige).

La géothermie est devenue wune source d’énergie importante pour le
chauffage/refroidissement des batiments et pour la production d’¢électricité dans plusieurs
pays au monde comme la France, 1’ Allemagne, le Japon, les USA, I’'Indonésie, la Nouvelle-
Z¢lande, I’Islande, la Norveége, la Turquie, etc. (Pandey, Vishal et Chaudhuri, 2018). Dans
les processus hydro-thermiques des systémes géothermiques, la chaleur est remontée a la

surface par conduction et convection et le gradient géothermique dans le sous-sol est de
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l'ordre de 10 °C a 30 °C par kilométre voire 150 °C par kilométre dans les zones volcaniques
(Gehringer et Loksha, 2012). Cependant, une étude serait nécessaire pour déterminer le
gradient géothermique selon chaque région. L’extraction de la chaleur du sous-sol implique
une température €levée et la présence de fluides naturels a une profondeur donnée selon le

type de ressources.

Le tableau 2.1 ci-aprés présente une classification des ressources géothermiques selon la

température.

Tableau 2.1 Classification des ressources géothermiques selon la température (Can et
Etemoglu, 2007), (ASHRAE, 2007) et (Xia et Zhang, 2019)

(Muffler | (Hochstein, | (Benderitter (Haenal, (ASHRAE,
Source et 1990) et Cormy, Rybach et 2007)
Cataldi, 1990) Stegena, 1988)
1977)
@) (W) ) (@9) (69)
Basse <90 <125 <100 <150 <32
Température
Moyenne 90-150 125-225 100-200 — <150
Température
Haute >150 >225 >200 >150 >150
Température

On distingue également les ressources géothermiques par leur profondeur. Ainsi, une
installation de moins de 400 m de profondeur est dite de faible profondeur alors qu’au-dela

de 400 m, I’installation est considérée étre profonde (Pahud, 2002).

Dans I’utilisation de la géothermie profonde, on distingue la géothermie hydrothermale et la
géothermie pétrothermale. Dans la premiére catégorie, I’eau chaude existe naturellement
dans les aquiféres suffisamment perméables et la chaleur de la ressource géothermique est
extraite a la surface : c’est la géothermie hydrothermale (Xia et Zhang, 2019). Le systéme
installé pour faire remonter I’eau a la surface de la terre est appelé systéme hydrothermal. La
premiére installation de production d’électricité par la géothermie hydrothermale est

construite en Italie a Larderello en 1904 (DiPippo, 2008). Apres le premier choc pétrolier en
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1972, la production d’énergie géothermique a pris un nouvel essor en 1980 et ce n’est qu’en
2011 qu’une grande quantit¢ d’énergie géothermique électrique d’environ 11 GWe est
installée (Gehringer et Loksha, 2012). En 2018, la capacité nette des centrales géothermiques
installées (géothermie a haute température) s'¢leve a 14,5 GWe dans le monde et devrait
atteindre un peu plus de 17 GWe d'ici 2023, avec une croissance annuelle moyenne d'environ
4,7% (Aklin et Urpelainen, 2018). Bien que les estimations révelent un potentiel global de
240 GWe, le potentiel de ressources non encore dévoilé ainsi que le développement de la
technologie du systéme géothermique amélioré peuvent augmenter la capacité¢ de 1 a 2 TWe
(Kazemi et al., 2019). La production d’électricité se fait a partir des ressources

géothermiques naturellement disponibles (Figure 2.1).

Station de pompage de
I'eau de refroidissement

Rejet d'eau de
refroidissement

Puits de produc_fign

Figure 2.1 Exploitation de 1’eau chaude naturellement présente dans le sous-sol pour
la production d’¢lectricité (Source : https://www.mtaterre.fr/dossiers/comment-ca-
marche-la-geothermie/la-geothermie-pour-produire-de-lelectricite)



20

Bertani (2016) a estimé que la capacité mondiale installée a dépassé 12 GW, et la production
annuelle d’énergie est de 70 000 GWh environ. Il a également estimé que d'ici 2050, pres de
140 GW pourraient étre installés dans le monde. Les pays produisant 1’électricité par la

géothermie sont montrés sur la figure 2.2 suivante :

Costa Rica
166 MW

New
Zealand
762 MW

Figure 2.2 Capacité des centrales installée dans le monde (Bertani, 2012)

La figure 2.3 indique la capacité installée en 2015.

EUROPE: from 1.6 to 2.8 GW ASIA:
from 3.7 to 6.8 GW
AUSTRIA & MW POLAND 1 Mw
CZECH REP 5 MW PORTUGAL 60 MW ARMENIA 25 Mw
FRANCE 41 MW ROMAHNIA 5 Mw CHINA 64 MW
GERMANY 15 MW RUSSIA 194 MW TNDONESTA 3451 MW
GREECE 18 MW SLOVAKLA 5 Mw IRAM ISL.REP 50 MW
HUNGARY 5 MW SPAIN 40 MW JAPAN 568 MW
ICELAND 1285 MW SWITZERLAND 3 Mw PAPLIA-NEW GUINEA 75 MW
ITALY 923 MW THE NETHERLAND 5 MW PHILIPPINES 2519 MW
LATVIA 3 MW TURKEY 206 MW THAILAND: 1MW
- ;
= wef -
- 5 LT
4 27 % >
U
5 ~ b
= w
.

AMERICA: ‘ E .

from 4.6 to 8.3 GW .y

ARGENTINA 30 Mw

BOLIVIA 100 MW -

CANADA 493 MW

CHILE 160 MW i

COSTA RICA 207 MW ] AFRICA: )

El SALVADOR 287 MW i from 0.2 to 0.6 GW ; -

GUATEMALA 121 MW =, ?CEA:I; 1.3GW

HONDURAS 35 MW =+ ALGERIA 1MW rom 0.8 to 1.

MEXICO 1115 MW DIBUTE 50 MW

NEVIS 35 MW ETHIOPIA 47 MW AUSTRALIA 40 MW

NICARAGUA 248 MW KENYA 534 MW WEW ZEALAND 1237 MW

PERL 40 MW

USA 5437 MW

Figure 2.3 Capacité installée en 2015 (19.8 GW) (Bertani, 2012)



21

Gehringer et Loksha (2012) présentent la capacité géothermique Mondiale Prévisionnelle

jusqu’en 2030 illustrée sur la figure 2.4.

30 000
25000

20 000
15000 .

¢ cumulative (MW)

+= 10 000

Capacit
Lh
=
=
e

=

1990 2000 2010 2020 2030
Année

Figure 2.4 Capacité Géothermique Mondiale Prévisionnelle
jusqu’en 2030 (Gehringer et Loksha, 2012, p. 32)

Chamorro et al. (2012a) ont présenté 1’évolution croissante de la capacité installée totale

mondiale installée de 1975 a 2015 (Figure 2.5).

20 ¢

18 *
§ 16} .
O 14 hd
‘%: b
% i
E‘

1975 1980 1985 1990 1995 2000 2005 2010 2015
Année

Figure 2.5 Evolution de la production d’énergie électrique
totale mondiale installée de 1975 a 2015 (Chamorro et al.,
2012a)
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En géothermie pétrothermale, de 1’eau est injectée sous forte pression pour réactiver les
failles existantes, créer d’autres fractures et extraire la chaleur a la surface (Zarrouk et
McLean, 2019). Dans cette deuxiéme catégorie de géothermie profonde, le systéme
conventionnel comporte un puits d’injection et un puits de production. L’eau injectée dans le
réservoir rocheux achemine la chaleur via le puits de production vers I’évaporateur ou le
fluide secondaire absorbe la chaleur du fluide géothermal. Le syst¢eme mis en place pour
I’exploitation énergétique est dit systeme pétrothermal encore connu sous le nom de systéme
géothermique stimulé ou systeme géothermique amélioré appelé en anglais Enhanced

Geothermal System (EGS).

Thorsteinsson et al. (2008) ont proposé une autre classification des ressources géothermiques

en fonction de la perméabilité et du gradient géothermique comme le montre la figure 2.6.

Perméabilité (mm?)
-9 -8 -7 -6 -5 -4 3
1x10 1x10 1x10 1x10  1x10 1x10 = 1x10

®
Low grade Low grade | 20 g
EGS hydro-thermal ' 30 @-
L40 og
il s |. il i o % 2
" waotema [ F
R ' i .60 3
70 €
High grade Highgrade 30 S
EGS hydro-thermal + 90 §
L1100 ~

Figure 2.6 Classification des ressources géothermiques en se
basant sur la perméabilité et le gradient géothermique
(proposée par Thorsteinsson et al. (2008) et modifiée par
Kumari et Ranjith (2019))
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2.2 Systéme géothermique

Un systéme géothermique est un systéme de circulation convective d’un fluide caloporteur
dans un réservoir rocheux (Bataillé¢, 2004). Un systéme géothermique comprend la source de

chaleur, le réservoir géothermique et le fluide caloporteur (Gehringer et Loksha, 2012).

Le type de ressource est I’élément fondamental dans la catégorisation, 1’évaluation et le
développement des systemes d’énergie géothermique (Moeck, 2014). Selon Williams, Reed
et Anderson (2011), il est nécessaire qu'une évaluation des ressources fournisse un cadre
logique et cohérent suffisamment simplifi¢ pour communiquer des aspects importants du

potentiel de I'énergie géothermique aux non-experts et au grand public.

Fondamentalement, l'utilisation des ressources géothermiques dépend des propriétés
thermodynamiques et chimiques des ressources. La classification des ressources
géothermiques peut étre faite selon la température du fluide géothermal, les propriétés
géologiques du réservoir rocheux, les propriétés thermodynamiques du fluide géothermal,

I’enthalpie (Mohammadzadeh Bina et al., 2018).

Compte tenu du fait que deux géofluides a la méme température et placés dans la méme
catégorie ont des capacités de travail complétement différentes, Mohammadzadeh Bina et al.

(2018) ont suggéré une classification basée sur un paramétre exergétique.

Tres peu de chercheurs ont utilisé le concept exergétique pour la classification des ressources

géothermiques : Jalilinasrabady et Itoi (2013), Barbacki (2012) et Etemoglu et Can (2007).

La classification des ressources géothermiques peut également étre faite selon la source de
chaleur mais aussi selon la nature du systeme géologique (Gehringer et Loksha, 2012). Le
type de systéme pouvant étre mis en ceuvre dans plusieurs pays dans le monde est le systéme
géothermique amélioré (Sakai, 2017). Une vue schématique d’un systéme géothermique idéal

est montrée a la figure 2.7.
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Figure 2.7 Vue schématique d'un systéme géothermique idéal (Gehringer et Loksha,
2012, p. 15)

2.3 Géothermie des Roches Chaudes et Seches : Syst¢tme Géothermique Amélioré

Les roches chaudes et séches, existant partout au monde, constituent une grande réserve
d’énergie disponible pour une utilisation directe de la chaleur et surtout pour la production
d’¢électricité. Le concept original d’extraction de I’énergie des roches chaudes seches
développé au début des années 70 pour la premiére fois au laboratoire national de Los
Alamos était de créer de grandes fractures artificielles dans une masse rocheuse en vue
d'utiliser ces fractures comme échangeur de chaleur souterrain dans le cadre d’un projet
financé par le gouvernement américain a Fenton Hill au Nouveau Mexique (Kumari et
Ranjith, 2019; Lu, 2018; Tester et al., 2006). Ce concept a ensuite ét¢é modifié par des
scientifiques et des ingénieurs travaillant a Los Alamos et sur le site des roches chaudes
séches de I’école Camborne des mines & Rosemanowes, Cornwall (Richards et al., 1994). Par

ailleurs, ces chercheurs ont reconnu I'existence de joints naturels ou de fractures préexistantes
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dans la roche (Murphy et al., 1999). Ils ont constaté que ces fractures naturelles pouvaient
étre interconnectées et leur transmissibilité pourrait étre améliorée par stimulation
hydraulique. La technique du systéme géothermique amélioré a été discutée pour la premiére
fois aux Etats-Unis dans un brevet déposé en 1974 par Potter, Robinson et Smith (1974).
Cette technique est mise en ceuvre a Soultz-Sous-Foréts en France dans un projet franco-
allemand de construction d’une centrale pilote (Tester et al., 2006). Une investigation sur les
mécanismes de stimulation en systémes géothermiques améliorés est faite par McClure et
Horne (2014). Tous les détails sur le développement d’un systéme géothermique amélioré
sont récemment présentés par Kumari et Ranjith (2019). De nos jours, il est possible de créer
dans plusieurs pays au monde, un réservoir géothermique profond pour la production
d’électricité par le systéme géothermique amélioré (Lu, 2018; Zhu et al., 2015).
Aghahosseini et Breyer (2020) ont rapporté que le potentiel du systeme géothermique
amélioré est estimé a I’échelle mondiale. L’utilisation des ressources géothermiques est ainsi
é¢tendue grace a la technique du systéme géothermique amélioré avec moins d’impact
environnemental (Breede et al., 2013; Moya, Aldas et Kaparaju, 2018; Olasolo et al., 2016a).
Lu (2018) a récemment présenté 18 sites ou le Systéme Géothermique Amélioré est mis en
ceuvre. Plusieurs autres projets du systéme géothermique amélioré mis en ceuvre ou planifiés
pour étre exécutés sont présentés par Al-Douri, Waheeb et Johan (2019), Kumari et Ranjith
(2019), Lei et al. (2019), Xia et Zhang (2019), Tomac et Sauter (2018), Forster, Forster et
Krentz (2018), Kim et al. (2018), Bertani (2016), DiPippo (2016d), et Breede et al. (2013).
La capacité énergétique mondiale devrait atteindre 17 GW d'ici 2023 (Gong et al., 2020).
Avec le systéme géothermique amélioré, les Etats-Unis pourraient produire jusqu’a

100 000 MW d’ici 2050 (Guo et al., 2020).

La figure 2.8 montre 18 sites importants de systéme géothermique amélioré opérationnels et
en cours de développement dans le monde. En Amérique du Nord, les régions dominées par
les roches chaudes séches constituent la plus grande partie des ressources géothermiques
(Minea et Majorowicz, 2012c). Le Canada ne produit pas encore de 1’électricité par la
géothermie profonde (Majorowicz et Grasby, 2019). Québec dispose de ressources

géothermiques a faible perméabilité et Hydro-Québec envisage la technique de la géothermie
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des Roches Chaudes et Fracturées pour un projet de construction d’une centrale pilote

(Richard et al., 2016).
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Figure 2.8 Les 18 sites de systeme géothermique amélioré les plus importants
opérationnels et en cours de développement dans le monde (Lu, 2018)

Au Canada, les bassins sédimentaires étudiés donnent I’espoir d’avoir des températures
suffisamment élevées dans certaines régions pour la mise en ceuvre du systéme géothermique
(Jessop, Ghomshei et Drury, 1991; Majorowicz et Grasby, 2014; Majorowicz et Grasby,
2019; Majorowicz et Minea, 2015; Majorowicz et Moore, 2014; Minea et Majorowicz,
2011b). Les formations géologiques étudiées au Québec sont le bassin sédimentaire Basses-
Terres du Saint-Laurent (Bédard et al., 2016b; Bédard et al., 2018; Malo et al., 2012), les
calcaires en Gaspésie et les domes de sel aux Iles de la Madeleine (Minea et Majorowicz,
2012c¢), le bassin sédimentaire a 1’Ouest du Canada (Kazemi et al., 2019), les bassins de

Foreland (Banks et Harris, 2018).

Minea et Majorowicz (2012a) ont effectu¢ une évaluation préliminaire du potentiel
géothermique de tout le territoire québécois, ainsi que la cartographie associée estimant les

températures profondes entre 3 et 10 km de profondeur. Hofmann et al. (2014) ont étudié le
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potentiel des systémes géothermiques améliorés dans la province de 1’Alberta et ont révélé
que les réservoirs les plus prometteurs sont la formation de Cooking Lake et le grés Basal

parmi les formations géologiques étudices.

Sur la figure 2.9, Minea et Majorowicz (2012a) ont présenté les températures a 7 km de
profondeur dans la partie Ouest de la vallée de Saint-Laurent, une région qui comprend les

villes les plus peuplées comme Montréal, Trois-Rivieres, Québec, Rimouski et Sherbrooke.
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Figure 2.9 Carte des températures a 7 km de profondeur le long de la vallée du fleuve Saint-
Laurent (Note : les températures moyennes sont identifiées selon 1’échelle de couleurs,
ainsi que par des valeurs inscrites directement sur la carte) (Minea et Majorowicz, 2011a)

En vue de réduire les incertitudes issues de 1’estimation des ressources géothermiques et
intégrer des valeurs de températures dans un modéle géologique tridimensionnel, Bédard et

al. (2016a) ont évalué les ressources géothermiques du bassin des Basses-Terres du Saint-
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Laurent situé¢ au Sud-Ouest du Québec en présentant une carte géologique illustrée a la

Figure 2.10.
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Figure 2.10 Carte géologique du bassin des Basse -Terres du Saint-Laurent (Bédard et
al., 2016a)

Pour Flury et al. (2012), I’extraction de 1’énergie des roches chaudes et séches dépend de
deux parametres importants : la température du fluide dans le réservoir géothermique et la
perméabilité du réservoir géothermique qui facilite la circulation du fluide géothermal dans le
réservoir. Il est difficile de produire de I’électricité commercialement avec le systeme a un
cout réduit (Kumari et Ranjith, 2019). Pour ainsi maximiser 1’efficacité¢ énergétique de
I’exploitation géothermique, il faut une température de fluide géothermal élevée dans des
réservoirs localisés a de grandes profondeurs. Plus le réservoir est profond, plus la porosité et
la perméabilit¢ diminuent et la compaction de la roche est croissante (Flury et al., 2012).

L’amélioration de la perméabilité du réservoir s’obtient par stimulation (hydraulique en
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général) en injectant de 1’eau sous pression contrélée dans la masse rocheuse (Flury et al.,
2012). Pour atténuer les risques de tremblement de terre, diminuer les colits de forage et
exploiter efficacement les ressources il faut une étude judicieuse et compléte de la formation
géologique (Pan et al., 2019). Une circulation de fluide est établie entre les puits de
production et d’injection en réactivant le réseau de fissures par fracturation hydraulique. En
augmentant ainsi la perméabilité du milieu, le fluide froid réinjecté dans le réservoir profond,
se réchauffe au contact de la roche encaissante avant d’étre pompé a la surface. La
figure 2.11 montre le principe de la fracturation hydraulique dans I’exploitation de I’énergie

géothermique.

Figure 2.11 Fracturation hydraulique (Source : http://data.geothermie-
soultz.fr/doc.pdf/Question_sismique.pdf)

@ indique I’état initial ou la faille naturelle est plus ou moins colmatée par des dépdts
hydrothermaux

@ est une étape a laquelle des injections sous forte pressions provoquent le glissement de
la faille

@ indique I’arrét des injections et la fracture initiale est débouchée et constitue un chemin

géothermal ou I’eau peut facilement circuler.
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Les formations géologiques de faible perméabilité peuvent €tre aussi utilisées comme les
roches sédimentaires compactes, les roches du socle cristallin telles que le gneiss et le granite
(Tester et al., 2006). Ces réservoirs profonds possédent généralement une trés faible
porosité¢/perméabilité et contiennent peu ou pas suffisamment de fluides naturels (Tomac et
Sauter, 2018). La figure 2.12 montre le principe de fonctionnement du systeéme géothermique

stimulé a Soultz-Sous-Foréts.

Centrale
Electrigue

Socle a faible
perméabilité

150 d 400 °C

3 oood 7 ooo métres de prafondeur

Milfeu frocturé

Figure 2.12 Centrale de Soultz-Sous-Foréts, principe de
fonctionnement (Source : http://www.geothermie-
perspectives.fr/article/centrale-egs-soultz-forets-alsace)
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La réactivation de la perméabilité du réseau fracturé ou I’injection de fluide refroidi favorise
la convection thermique dans le réservoir qui modifie 1’écoulement forcé induit par
I’injection ainsi que les échanges thermiques entre le fluide et la roche encaissante (Bataillé,
2004). La figure 2.13 décrit le principe de l'essai de circulation d’eau injectée réalisée en
1997 & Soultz-Sous-Foréts, les deux puits GPK1 et GPK2 sont séparés par une distance de
450 m, la chaleur a été extraite a un taux de 10 MW et la puissance électrique des pompes est
de 250 kW (Gérard et al., 2006).
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Figure 2.13 Principe de I'essai sur la circulation de 1’eau injectée
réalisée en 1997 a Soultz-Sous-Foréts (Gérard et al., 2006)
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L’eau chaude sortant du réservoir géothermique a une composition chimique et elle ne peut
étre rejetée en surface et par conséquent elle doit étre réinjectée dans le réservoir
géothermique pour éviter de polluer I’environnement. La réinjection du fluide dans le
réservoir permet de maintenir le réservoir géothermique sous pression, ce qui est primordial
pour la pérennit¢ de la ressource. La stratégie de réinjection du fluide prévient la
précipitation des éléments dissous dans le fluide géothermal et par conséquent un risque de
colmatage et du bouchage des tubes de production serait évité (Fonroche Géothermie, 2014).
Selon Bataillé (2004), une fracture ne peut pas étre considérée comme un plan séparant deux
compartiments de granite sain mais plutét comme une zone plus ou moins fissurée, d’une
certaine épaisseur, a I’intérieur de laquelle il convient de distinguer plusieurs faci¢s. Ce

modele est caractéristique d’un modele de gouge (Figure 2.14).

Granite ! Granite ' e.g : ! Granite : Granite
« sain » ' hydrothermalisé na " hydrothermalisé * « sain »
(illite, chlorite) | i
Granite hydrothermalisé
cataclasé (calcite, quartz)
ﬁ h
Densité de fractures croissante
Porosité décroissante

Figure 2.14 Répartition des faciés d’altération dans les zones de faille (Jacquemont,
2002)
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Les trois principaux facies sont (Jacquemont, 2002) :

Le premier faciés qui est le granite le plus sain non affecté¢ par la fracturation. Ce
faciés a subi la micro-fracturation et 1’altération pervasive post mise en place du
massif qui lui conférent une porosité et une permeéabilité trés faibles. Il constitue le
mur imperméable de la zone fracturée et joue un role négligeable dans les transferts
de fluide c’est-a-dire dans les processus d’interaction eau-roche.

Le second faciés correspond aux épontes hydrothermalisées partiellement cimentées
par des minéraux secondaires d’altération. On retrouve les associations minérales du
granite initial mais certains minéraux tels que le plagioclase et la biotite ont été
intensément altérés en argile et en chlorite. La densité de fissures connectées est
faible dans ce faciés, la porosité peut atteindre localement 20 %. L’altération atteint
un stade d’autant plus avancé que 1’on se rapproche de la zone interne.

Le troisieme faciés se caractérise par une densité¢ de fissures trés élevée et une
réduction importante de la taille des grains conduisant a la disparition de la texture
porphyrique initiale du granite. La figure 2.15 montre la vue en 3D d’un réservoir
géothermique avec des fractures verticales ou x; est I'espacement entre les fractures,

b est I'ouverture de fracture, 7(x,y,z¢) est la température du fluide dans la fracture.

L=500m

Fracture i b

T(x.zp)

H=1000m

Figure 2.15 Vue en 3D d’un réservoir géothermique multi-fracturé (Fox et al., 2013)

Différents modéles conceptuels sont possibles pour modéliser I’écoulement du fluide et le

transfert de chaleur en milieu poreux fracturé. La figure 2.16 montre les différents modeles

conceptuels utilisés pour décrire les milieux poreux fracturés.
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Différents modeles Mod¢le conceptuel

Rock fracturé faiblement

: Idcalisation Modele continu
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Figure 2.16 Modéles conceptuels pour la description des milieux poreux fracturés
(Dietrich, 2005, p. 26)
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Pour décrire un milieu poreux fracturé, il faut faire des hypothéses dans le but de rendre le
modele plus proche de la réalité. C’est ce role que les modéles conceptuels jouent tels que
décrits a la Figure 2.16. Toutefois, pour décrire un milieu fracturé, le choix du modé¢le
conceptuel dépend non seulement de la densité de fractures mais aussi des caractéristiques
géologiques du milieu et de 1’objectif de la simulation. Pour un milieu a densité de fracturée
¢levée avec distance entre fractures moins de 2 a 3 m par exemple, la méthode de milieu

poreux équivalent est la mieux adaptée (Zeng, Su et Wu, 2013; Zeng et al., 2017).

24 Différentes technologies utilisées pour la production d’électricité

Dans cette section, nous avons présenté les différentes technologies utilisées pour produire de
I’¢lectricité par la géothermie profonde. Cinq types différents de centrales sont identifiés :
centrale géothermique a vapeur seche, centrale géothermique simple flash, centrale
géothermique double flash, centrale géothermique triple flash, centrale géothermique a cycle

binaire (Moya, Aldas et Kaparaju, 2018).

24.1 Centrale géothermique a vapeur séche

Les réservoirs géothermiques a vapeur séche sont extrémement rares et 1a ou ils existent, la
vapeur, a une température de 180 a 350 °C, peut étre extraite du réservoir par un puits et
introduite directement dans une turbine a vapeur (Breeze, 2019). Un réservoir de vapeur
séche est localisé dans une roche poreuse comportant des fissures ou des fractures naturelles
occluses ou interconnectées, qui sont remplies de vapeur. La centrale géothermique a vapeur
séche utilise un fluide de travail en phase de vapeur saturée ou surchauffée directement
produit du réservoir souterrain. Utilisée en Californie aux Etats-Unis, en Italie, en Indonésie,
au Japon et en Nouvelle-Z¢lande, cette technologie nécessite que le fluide géothermal soit de
la vapeur seche (Breeze, 2019). La vapeur sortant du puits géothermique alimente
directement une turbine pour produire de 1’¢lectricité (Prananto et al., 2018). Aprés son
passage dans un séparateur qui ¢limine les particules solides, le fluide est utilisé pour faire
fonctionner directement une turbine pour la production d'électricité. A sa sortie de la turbine,

le fluide subit un refroidissement a l'intérieur d'un condenseur. Lorsque plusieurs puits sont
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installés, il est recommandé que la vapeur transportée par le biais de ces puits soit acheminée
vers une seule grande turbine pour permettre une utilisation efficace. Divers filtres sont
installés en tétes des puits pour éliminer les particules de roche et toute vapeur qui se

condense en cours de route.

La figure 2.17 montre les principaux composants d’une centrale géothermique a vapeur

seche.

Alternateur
o A R
e N /N /N
CD
Air
Eau
AFGC CDS

TB : Turbine CD : Condenseur PE : Pompe d’eau de refroidissement

TR : Tour de refroidissement PA : Pompe d’Alimentation CDS : Condensats
PP: Pompe de production PI: Pompe d’Injection RG : Réservoir
Géothermique  FGC : Fluide Géothermal Chaud SR : Sous-sol Rocheux

Figure 2.17 Centrale géothermique a vapeur seche
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2.4.2 Centrale géothermique simple flash

Dans un réservoir géothermique, le fluide géothermal peut étre un mélange de liquide-vapeur
a haute température supérieure a 200 °C et la technologie simple flash est la mieux adaptée
pour produire de 1’électricité (DiPippo, 2016a). Les principaux composants de ce type de

centrale sont indiqués a la figure 2.18.

Alternateur
TB /w TR
e /N /N /\
Vapeur CD 5
Air
MVE Sp @ Eau
| W |
Eau
PP PI

Puits de Production Puits d’injection

EC : Echangeur de Chaleur TB : Turbine CD : Condenseur PE : Pompe d’eau de
refroidissement TR : Tour de refroidissement  PA: Pompe d’Alimentation
PP: Pompe de production PI: Pompe d’Injection SP : Séparateur
RG : Réservoir Géothermique MVE : Mélange Vapeur-Eau SR : Sous-sol Rocheux

Figure 2.18 Centrale géothermique simple flash
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Dans ce cas, une détente partielle du mélange dans un séparateur est faite pour en évaporer
une partie qui est envoyée vers la turbine et la partie liquide est réinjectée dans le réservoir
via un puits d’injection. En 2014, la centrale géothermique simple flash occupe la majorité de
la capacité installée de production d'énergie géothermique du monde a environ 42% (Bertani,
2016). Cinq a six puits de production et deux a trois puits de réinjection répartis a travers le
réservoir géothermique sont généralement nécessaires pour une centrale géothermique a

simple flash de 30 MW (DiPippo, 2016a).

243 Centrale géothermique double flash

La centrale géothermique double flash est une amélioration de la centrale géothermique
simple flash qui peut produire 15 a 25% de puissance de plus pour les mémes conditions de
fluide géothermal (Breeze, 2019; DiPippo, 2016b). Cette technologie est plus complexe, plus
colteuse et nécessite plus d'entretien, mais la puissance de sortie supplémentaire obtenue est
non négligeable et justifie souvent son installation (Moya, Aldas et Kaparaju, 2018). Dans la
centrale géothermique double flash, le mélange liquide-vapeur est détendu dans deux
séparateurs successifs a deux niveaux de pression différents en vue d’augmenter la

performance de la centrale géothermique (Guzovi¢, Majcen et Cvetkovi¢, 2012).

Cette technologie optimise [’utilisation des ressources géothermiques et I’efficacité
énergétique de la centrale se trouve améliorée avec un accroissement du cott d’exploitation
(Gehringer et Loksha, 2012). Une étude économique exhaustive s’avere indispensable avant
la mise en ceuvre de ce type de technologie (Gehringer et Loksha, 2012). Un réchauffeur
inter-étages est ajouté au systéme a double flash pour une meilleure exploitation. Ce rajout
procure une performance thermodynamique meilleure par rapport a une installation
conventionnelle & double flash sur la plage de températures de réservoir de 220 a 320 °C, cet

avantage augmentant a mesure que la température du fluide augmente (DiPippo, 2013).

Le rendement exergétique de la centrale géothermique double flash peut atteindre 43,35%

contre 32,7% pour le simple flash (Jalilinasrabady et al., 2012). La température de sortie de
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l'eau d’une centrale géothermique simple flash était d'environ 155 °C, ou le double flash était
d'environ 102 °C, indiquant une utilisation meilleure (Anderson et Rezaie, 2019). Une
optimisation des cycles flash peut conduire a des améliorations significatives de la

performance de la centrale. La figure 2.19 présente une centrale géothermique double flash.

_t/ Alternateur

A 4

e /N /N /\
CD
Vapeur Vapeur
Air
MVE sp | | sp T | Eau
VHP VBP ‘ '
Eau
PP PI

Puits de Production Puits d’injection

< RG

§

EC : Echangeur de Chaleur TB : Turbine CD : Condenseur PE : Pompe d’eau de
refroidissement TR : Tour de refroidissement  PA: Pompe d’Alimentation
PP: Pompe de production PI: Pompe d’Injection SP : Séparateur
RG : Réservoir Géothermique MVE : Mélange Vapeur-Eau VHP : Vapeur Haute
Pression VBP : Vapeur Basse Pression SR : Sous-sol Rocheux

Figure 2.19 Centrale géothermique double flash
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Mohammadzadeh Bina, Jalilinasrabady et Fujii (2018) ont découvert lors de 1'optimisation
d'un cycle flash pour une puissance maximale, qu’une pression de séparation de 3 bars était
optimale pour une centrale géothermique simple flash. Des pressions 7,63 bars et 1,06 bar se
sont avérées optimales pour le séparateur haute pression et pour le séparateur basse pression,

respectivement.

244 Centrale géothermique triple flash

Cette technologie est une extension de la centrale géothermique double flash. Les
installations a triple flash ajoutent une autre étape de séparation, augmentant ainsi le
rendement énergétique, mais au détriment d'une complexité accrue, de plus de composantes
et de colits d'investissement plus ¢levés (DiPippo, 2016b). Dans certains cas de ressources

géothermiques a haute température, ces systemes peuvent étre justifiés.

2.4.5 Centrale géothermique a cycle binaire

Lorsque la ressource géothermique est d'une température relativement basse, la centrale
géothermique a cycle binaire est plus appropriée (Breeze, 2019). Cette technologie nécessite
I’utilisation d’un fluide secondaire organique a point d’ébullition relativement faible
fonctionnant dans un cycle Organique de Rankine (DiPippo, 2008) et pour un fluide
géothermal variant entre 85 °C et 150 °C (Guzovi¢, Majcen et Cvetkovi¢, 2012) voire 200 °C
(Zhang et Jiang, 2012).

Le cycle organique de Rankine est un cycle de production d'électricité qui récupére 1'énergie
thermique en utilisant toutes sortes de ressources a basse température comme I'énergie solaire

et géothermique (Altun et Kilic, 2020; Feng et al., 2017; Karimi et Mansouri, 2018).

Ce fluide secondaire peut étre par exemple le n-pentane qui est un fluide organique dont le
point d’ébullition est bas et la pression de vapeur est ¢élevée a faible température en
comparaison a la vapeur d'eau (Guzovi¢, Majcen et Cvetkovi¢, 2012). Comme le montre la

figure 2.20, le fluide secondaire passe dans un cycle dit cycle organique de Rankine, le fluide
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géothermal et le fluide secondaire échangent de la chaleur dans un échangeur de chaleur. Dés
que le fluide organique absorbe la chaleur du fluide géothermal, il se vaporise. La vapeur
produite est détendue dans une turbine accouplée a un générateur et elle est refroidie par un
condenseur a eau ou a air et le cycle recommence (Franco et Villani, 2009; Guzovi¢, Majcen
et Cvetkovi¢, 2012). Ce type de centrale est trés adapté pour les systemes géothermiques

améliorés (Meng et al., 2020).

Alternateur ’ ] S :

ol P .
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CD
Air
EC PA PE Air
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FOF \ '
|
FGC FGF
PP PI
Puits de Production Puits d’injection

EC : Echangeur de Chaleur TB: Turbine CD: Condenseur PE : Pompe d’ecau de

refroidissement TR : Tour de refroidissement PA : Pompe d’Alimentation
PP : Pompe de production PI: Pompe d’Injection RG : Réservoir Géothermique
FGC : Fluide Géothermal Chaud  FGF : Fluide Géothermal Froid FOC : Fluide

Organique Chaud FOF : Fluide Organique Froid SR : Sous-sol Rocheux

Figure 2.20 Centrale géothermique a cycle binaire
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Le tableau 2.2 présente la capacité de la centrale géothermique installée dans le monde en
fonction des catégories d'installations présentées ci-haut. Les proportions de centrales
géothermiques les plus importantes sont celles des centrales a vapeur séche, simples flash et

doubles flashs, qui représentent environ 83% de la capacité totale (Tableau 2.2).

Tableau 2.2 Distribution de centrales électriques dans le
monde (Hernandez Martinez et al., 2020).

Catégorie Puissance installée Proportion
Vapeur se¢che 2 863 22,65
Flash unique 5079 40,18
Double flash 2 544 20,12
Triple flash 182 1,44
Binaire 1790 14,16
Hybride 2 0,02
Centrale directe a 181 1,43
contre-pression

Total 12 641 100,00

Dans une centrale hybride, une autre source d’énergie renouvelable est utilisée pour
augmenter la température du fluide géothermal. Les cycles simple flash disposent
généralement d’une turbine avec un systéme de condensation ou d’une turbine sans
condensation appelée turbine a contre-pression. Dans ce dernier cas, la vapeur détendue dans
la turbine est évacuée dans I’atmosphére ce qui cause une consommation plus élevée de
vapeur comparée a un systétme muni de condenseur (Kabeyi et Olanrewaju, 2021). Les
centrales géothermiques a cycle binaire deviennent de plus en plus courantes et sont au centre
des recherches scientifiques (Basogul, 2019; Kahraman, Olcay et Sorgiiven, 2019;
Mohammadzadeh Bina, Jalilinasrabady et Fujii, 2017).

2.4.6 Modélisation et optimisation d’une centrale géothermique binaire a Cycle
Organique de Rankine (ORC)

Le cycle organique de Rankine est un systtme de production d'énergie pour l'utilisation

généralisée de I'énergie thermique moyenne a faible enthalpie (Zhou et al., 2020). La
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production d’électricité a partir de sources géothermiques a été développée depuis une
centaine d’années. Les premiers essais de production a partir de vapeur ont eu lieu a
Lardarello en Italie en 1904 (Breeze, 2019). Les développements se sont ensuite concentrés a
I’échelle mondiale sur les régions volcaniques offrant la possibilité d’atteindre des ressources
chaudes (température supérieure a 200 °C) a relativement faible profondeur et de produire de
I’¢lectricité directement a partir de vapeur séche ou humide (Guzovi¢, Majcen et Cvetkovié,
2012). L’essentiel de la production d’¢lectricité d’origine géothermique se concentre au
niveau mondial a I’heure actuelle dans des pays bénéficiant d’un environnement géologique
favorable a I’exploitation de tels systémes. Jusqu’en 2014, 203 unités de centrale
géothermique a cycle binaire sont en service générant 1245 MW d'¢lectricité dans 15 pays
(DiPippo, 2016c) bien que le nombre de centrales binaires soit difficile a évaluer dans le
monde a cause de sa croissance continue (Bertani, 2012). La plupart des ressources
géothermiques disponibles partout dans le monde sont a eau dominante, a des températures
de moins de 150 °C et des pressions inférieures a 15 bars (Barbier, 2002). La technologie du
cycle binaire utilisant le cycle organique de Rankine (ORC) est la solution la plus efficace
pour la production d'¢lectricité a partir de ces ressources (DiPippo, 2008). Dans le cas des
centrales binaires, une variation des propriétés des ressources géothermiques pourrait
¢galement conduire a une fin rapide de la vie de la centrale. La premicre et la plus importante
activité pour concevoir une centrale géothermique est une évaluation précise du potentiel
géothermique, ainsi que la prédiction de la réponse du réservoir a des configurations
d'exploitation industrielle données (Franco et Vaccaro, 2014). La performance des centrales
géothermiques binaires utilisant le cycle de Rankine, est le résultat non seulement d'une
optimisation technique, mais aussi d'une correspondance entre les caractéristiques du
réservoir et de la solution technique adoptée (Astolfi, Martelli et Pierobon, 2017; Frick,
Kaltschmitt et Schroder, 2010). Un élément essentiel est la difficulté de trouver une
correspondance correcte entre la capacité du réservoir et la solution technique. Pour un
champ géothermique a vapeur séche a haute enthalpie, une réduction de la pression et de la
température de la source au cours de la durée de vie de la centrale peut étre compensée par
une augmentation du débit massique du fluide géothermal (Franco et Vaccaro, 2012). Pour

une centrale géothermique binaire, une augmentation de la vitesse d'extraction du fluide
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géothermal peut provoquer une variation des propriétés thermiques du réservoir, ce qui
conduit a la fin de la vie de la centrale et par conséquent la plus importante activité est
I'évaluation précise du potentiel géothermique (Franco et Vaccaro, 2014). L’évaluation du
potentiel géothermique est une étape fondamentale d'un projet de géothermie et son objectif
final est l'utilisation durable de la ressource (DiPippo, 2008). Elle implique la caractérisation
complete du champ, 1'énergie stockée, le débit maximal de fluide, les températures et les
parametres chimiques utiles du fluide afin de déterminer la température minimale pour la
réinjection (Franco et Vaccaro, 2014). Cette évaluation est trés importante pour chaque type
de champ géothermique a eau dominante, et surtout dans le cas des champs géothermiques de
températures modérées dont l'installation d'une centrale géothermique a cycle de Rankine est

projetée.

Certaines principales propriétés d'une ressource géothermique sont a considérer pour une
meilleure exploitation des ressources géothermiques (Barbier, 2002) :
- Température et chaleur suffisante pour garantir une haute efficacité de conversion et
une longue durée de vie utile de la centrale ;
- Disponibilité des sites pour le forage des puits de réinjection tel que congu et dérivée
de la simulation numérique du réservoir ;
- Systémes requis a installer pour éviter ou réduire 1’entartrage et les phénomenes de
corrosion ;
- Haute perméabilité du réservoir, afin de garantir une bonne productivité des puits et
de la circulation des eaux souterraines ;

- Accessibilité de transport et la proximité de transmission €lectrique des installations.

Lors de I’exploitation d'une centrale géothermique, la productivité et les puits de production
et d’injection du fluide géothermal peuvent montrer certaines variations remarquables telles
que le débit, la chimie du fluide géothermal et I'enthalpie spécifique du géofluide. Ces
variations peuvent étre dues a la baisse de la pression du réservoir en raison de 1’extraction
excessive de liquide. Pour ainsi éviter que la température et la pression baissent dans un

réservoir géothermique, il faut la réinjection du fluide extrait dans le réservoir, raison pour
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laquelle I’énergie géothermique est une source d’énergie renouvelable (Franco et Vaccaro,
2014). En général, les valeurs de température minimales du fluide injecté dans le réservoir
géothermique sont comprises entre 60 °C et 80 °C (Franco et Vaccaro, 2014). La localisation
des puits d’injection et de production et leur interférence mutuelle sont aussi des parametres
importants a prendre en compte pour une estimation raisonnable du potentiel de production

d’électricité.

Les objectifs de la modélisation d’une centrale géothermique peuvent étre classés en cinq
grands groupes :

- le controle du design de la centrale géothermique ;

- la sécurité de la centrale géothermique ;

- laprédiction des performances de la centrale et les stratégies d’optimisation ;

- T’analyse des performances de la centrale et améliorations ;

- la stratégie intégrant centrale et réservoir géothermique pour un meilleur

management.

Anderson, en 1970, fut le premier a décrire le design d’une centrale géothermique a cycle
binaire aux Etats-Unis, connu sous le nom Magmamax (Anderson, 1970). DiPippo (2008)
fournit également une description détaillée de la conception d’une centrale géothermique.
Guzovi¢, Majcen et Cvetkovi¢ (2012) ont mené une investigation sur les possibilités de
production d'électricité dans la République de Croatie a partir de sources géothermiques a
température moyenne. Dans leur étude, ils ont comparé une centrale géothermique a cycle
binaire a celle a cycle de Kalina. En effet, le cycle de Kalina utilise un mélange eau-
ammoniac (NH3) comme fluide de travail et dont 1’efficacité est 1,6 a 1,9 fois supérieure a
celle du cycle organique de Rankine (Kalina, 1984). La température de ce mélange eau-
ammoniac change en s’évaporant alors que pour les fluides purs I’évaporation s’effectue a
température constante (Guzovi¢, Majcen et Cvetkovi¢, 2012). Ainsi, 1’objectif principal de
Guzovi¢, Majcen et Cvetkovi¢ (2012) est de proposer quel type est adapté a la République de
Croatie avec une ressource géothermale a des températures relativement faibles. Les résultats

de leur étude recommandent I’utilisation du cycle organique de Rankine pour la conception
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de toute centrale géothermique dans la République de Croatie. L’une des préoccupations
majeures dans 1’exploitation optimale des systémes énergétiques est la prédiction de la
performance de ces systémes dans toutes les conditions d'exploitation (Desideri et Di Maria,
2000). Gabbrielli (2012) a proposé une nouvelle approche pour la conception optimale d’une

centrale géothermique a cycle de Rankine.

Dans une centrale géothermique binaire a cycle organique de Rankine, le fluide de travail est
I’un des facteurs les plus déterminants de la performance du cycle. On distingue trois
catégories de fluide travail : fluides mouillants, fluides secs et fluides isentropiques (Chen,
Goswami et Stefanakos, 2010). La différence entre les différents types de fluide de travail est

illustrée a la figure 2.21.

Pour un fluide de travail mouillant, une expansion isentropique (adiabatique et réversible) a
partir d'un état de vapeur saturée se terminera dans la région diphasique ou il y a un mélange
de liquide et de vapeur. Dans un diagramme température-entropie, la courbe de vapeur
saturée d'un fluide mouillant a une pente négative en chaque point (d7/ds <0), ce qui signifie

que l'entropie augmente avec la diminution de la température de saturation.

Pour un fluide séchant, une expansion isentropique similaire d'un fluide séchant conduit a un
¢tat final dans la région monophasique qui est la région de vapeur surchauffée ou région
seche. La courbe de vapeur saturée d'un fluide séchant a principalement une pente positive
(d77ds > 0). Aux températures €levées, la courbe passe par un maximum d’entropie (ds/d7" =

0) puis présente une petite portion a pente négative.

Pour un fluide isentropique, une expansion isentropique a partir d'un état de vapeur saturée se
terminera par un état de vapeur saturée. La courbe de vapeur saturée d'un fluide isentropique
idéal a une pente infinie (d7/ds — o) en chaque point apres avoir atteint le premier point
(température la plus élevée) ou ds/d7T= 0; ce point est similaire au point d'entropie maximum

dans le cas de fluides secs.



47

ds
a) T4 — <0
ar
Liquide sous- ) .
refroidi Vapeur + \ P, Vapeur
liqui _-~ surchauffée
iquide p
Tl ) ' ?’
Ty
Liquide Vapeur
saturé saturée >
Tt ds
b) — =0
dT
Vapeur
Vle'lpeiir - p surchauftfée
ol /] iquide {7 p
S By A T o 7 :
2 2
Liquide Vapeur
saturé saturée >
s
c) T4 /,/ ;1_; >0
Liquide sous- apeur + /P 1. Vapeur
refroidi ¢ -~ surchauffée
“ P
T, P,
T, | sy m AT T
Liquic%e Vapeur/'
sature saturée ~
s

Figure 2.21 Différence entre les différents types de fluides de travail utilisés dans un cycle
organique de Rankine a) fluides mouillants b) fluides isentropiques c) fluides séchants

La sélection du fluide de travail a été 1'objet de plusieurs travaux de recherche par le passé

(Andersen et Bruno, 2005; Bo-Tau, Kuo-Hsiang et Chi-Chuan, 2004; Franco et Villani,
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2009; Guo et al., 2014; Han et Je, 2011; Hettiarachchi et al., 2007; Hu, Wu et Zhang, 2013;
Jinliang et Chao, 2014; Li et al., 2012; Papadopoulos, Stijepovic et Linke, 2010; Qiang,
Aijing et Yuanyuan, 2015; Saleh et al., 2007; Wang et Wang, 2009; Yamamoto et al., 2001;
ZhongHe et YiDa, 2012). L’analyse thermodynamique est incontournable dans 1’é¢tude des
performances d’une centrale géothermique fonctionnant a base du cycle organique de
Rankine. A cet effet, plusieurs auteurs ont utilisé dans leur investigation le rendement basé
sur la premiére loi de la thermodynamique (Hung et al., 2010; Quoilin, Lemort et Lebrun,
2010; Schuster, Karellas et Aumann, 2010; Xing, Xiaomin et Chuhua, 2014). L’¢évaluation
du rendement de la centrale basée sur la seconde loi de la thermodynamique permet une
approximation du comportement du systetme en fonctionnement et c’est beaucoup plus
pratique (Cengel, Boles et Lacroix, 2009; DiPippo, 2008). Plusieurs auteurs ont utilisé cette
approche pour ¢tudier les performances d’une centrale géothermique binaire a cycle
organique de Rankine (Guzovic, Raskovic et Blataric, 2014; Heberle et al., 2012; Heberle et
Bruggemann, 2014; Heberle et Bruggemann, 2010; 2015; Yari, 2010a). Une modélisation de
la centrale géothermique binaire a cycle de Rankine implique forcément une optimisation
(Hettiarachchi et al., 2007). Du point de vue mathématique, [’optimisation est la
maximisation ou la minimisation d’une fonction objectif soumise a une ou plusieurs
contraintes (Rao, 1996). Astolfi et al. (2014) ont fait une excellente revue sur les différentes
¢tudes d’optimisation des systémes thermiques a cycle organique de Rankine en précisant les
fonctions objectifs couramment utilisées ainsi que les variables d’optimisation et les
variables fixes pour plusieurs fluides organiques. L’analyse exergétique est devenue
aujourd’hui un outil standard pour la conception, I’analyse et 1’optimisation des centrales
géothermiques (Coskun, Oktay et Dincer, 2011; Hepbasli, 2011; Jalilinasrabady,
Saevarsdottir et Valdimarsson, 2008; Jalilinasrabady et al., 2010; Jalilinasrabady et al., 2011;
Matuszewska, Kuta et Gorski, 2018; Ozturk et al., 2006; Pambudi et al., 2014a; Pambudi et
al., 2014b; Raskovic, Guzovic et Cvetkovic, 2013; Shokati, Ranjbar et Yari, 2015; Wang et
al., 2013; Yari, 2010b).
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2.4.7 Modélisation d’un réservoir géothermique fracturé

L'énergie géothermique est renouvelable, respectueuse de 1'environnement et omniprésente
(Jain, Vogt et Clauser, 2015). Une forme de cette ressource est 1’énergie géothermique
profonde, ou 1'énergie est extraite a 1’aide de la technique du systeme géothermique amélioré
(Aliyu et Chen, 2017a). Le développement d'un systéme géothermique amélioré fournit des
voies d'écoulement et favorise le transfert de chaleur pour l'extraction de chaleur dans les
roches chaudes et seches (Zhang et al., 2019¢). Bien qu'une immense quantité de ressources
géothermiques se trouvent dans la roche chaude séche, les caractéristiques de faible porosité,
de faible perméabilité¢ et leur profonde localisation rendent trés difficile 1'extraction de
I'énergie thermique au sol pour la production d’¢lectricité (Zhang et al., 2019b). Des progres
substantiels ont été réalisés dans la simulation numérique des réservoirs géothermiques au
cours des derniéres décennies, avec la croissance réguliere de la puissance de calcul et le

développement de modeles numériques sur la base de plusieurs hypothéses simplificatrices.

La modélisation des phénomenes thermo-convectifs dans les roches fracturées est d’une
importance capitale pour 1’extraction de 1’énergie géothermique du systeme géothermique
stimulé (EGS) pour la production d’¢lectricité. La rentabilit¢ d’une centrale géothermique est
fortement dépendante de la température de sortie du fluide géothermal. La modélisation
numérique du réservoir géothermique permet de simuler les scénarios de production et de
réinjection du fluide géothermal et 1’évaluation de 1’énergie thermique réellement disponible
pour une exploitation optimale. Le réservoir géothermique doit produire suffisamment
d’énergie et sur des périodes suffisamment longues pour garantir un bon retour sur
investissement. Pour parvenir a cette fin, on doit passer par la conception de modéles
numériques qui offrent des outils de compréhension du comportement du réservoir. La
modélisation numérique peut fournir des informations essentielles qui pourront guider
I’évaluation des performances a long terme du systéme géothermique. Pour simuler et
¢valuer le comportement d'un systéme géothermique amélioré a des fins commerciales, une
méthode numérique fiable capable de gérer la complexité de 1'écoulement souterrain est

nécessaire. Si la température de récupération est basse, une quantité optimale de fluide sera
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nécessaire pour produire de I’¢électricité de fagon rentable. L’évolution de la température au
cours du temps est donc un indice important de la viabilit¢ économique d’une exploitation
géothermique. La prédiction de la durée de vie du réservoir géothermique est essentielle pour
le développement d’une centrale géothermique pour la production d’¢lectricité. Pour prédire
la durée de vie d’une exploitation géothermique certains parametres doivent étre pris en
compte : la taille du réservoir géothermique, la quantité de chaleur stockée disponible, le
débit d’injection d’eau, le débit d’eau de production, I’espacement optimal des puits de
production et d’injection, I’impédance du réservoir, I’efficacité énergétique, la température
d’injection, le nombre de fractures, la pression de production, la puissance de pompage, le
taux d’extraction de chaleur, la pression d’injection (Cheng et al., 2016b; Guo et al., 2020;
Guo et al., 2018; Jiang et al., 2016; Jun et al., 2018; Sanyal et Butler, 2005a; Zeng et al.,
2017). Les performances du réservoir dépendent également des propriétés thermo-physiques
du fluide d'injection et de la nature du fluide présent dans le réservoir, du type de roche, de sa
capacité thermique et de sa réactivité chimique (Pandey et al., 2015). Pour garantir une
utilisation durable d'un réservoir géothermique, il est trés important de comprendre la
réponse du systéme a I'exploitation. Ceci permet a la fois de prévoir la quantité d'énergie qui
peut étre extraite du réservoir en toute sécurité et facilite les décisions de gestion du réservoir
pendant l'exploitation. La prédiction de la réponse du réservoir a des configurations
différentes d'exploitation géothermique s’avere indispensable. Lorsque la structure du
réservoir géothermique est connue et I’exploration est a une phase avancée alors la mise en
ceuvre de la simulation numérique du réservoir peut démarrer en vue d’estimer les variations
temporelles de la température, de la pression dans des conditions d'exploitation afin d’évaluer
les performances du systeme. Ces techniques sont utilisées pour évaluer la capacité de
production d'un champ géothermique, de concevoir les opérations de production et
d'injection, et pour aider a la prise de diverses décisions de gestion du réservoir

géothermique.

Les principaux aspects a évaluer en vue d'élaborer une stratégie de production optimale
peuvent étre (Franco et Vaccaro, 2014) :

- I'énergie stockée dans le réservoir et I'énergie réellement disponible dans les puits ;
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- la température, la pression et le débit massique du fluide géothermal ;

- la composition chimique de la phase liquide et gazeuse du fluide géothermal ;

- Dintervalle de temps aprées lequel la température d’extraction diminue sous une valeur
critique (pour un débit de production donné) ;

- les puits a forer : nombre, distances mutuelles et effets d'interférence ;

- la stratégie de réinjection ;

- les puits de compensation.

Un excellent ¢état de I’art sur la simulation des réservoirs géothermiques est présenté par
O'Sullivan, Pruess et Lippmann (2001). Pour ces auteurs, avec l’avénement de [’outil
informatique, une avancée importante se fait remarquer dans la modélisation et la simulation
numérique des réservoirs géothermiques. Pour un réservoir géothermique fracturé, le
probléme est beaucoup plus complexe. Des études intéressantes sur la modélisation
numérique du réservoir géothermique conventionnel et le réservoir géothermique stimulé
sont présentées par Willis-Richards et Wallroth (1995), Sanyal et al. (2000), Ingebritsen et al.
(2010) et Xing et al. (2015). La modé¢lisation du transfert de chaleur et de I’écoulement dans
un réservoir géothermique fracturé est une tache trés complexe (Li, Yost et Sousa, 2013) et
elle représente un élément clé pour la conception et I’évaluation des performances d’un
systétme EGS (Hao, Fu et Carrigan, 2013). Dans la modélisation des réservoirs utilisés dans
les systémes hydrothermaux, le couplage de I’écoulement du fluide et les contraintes
mécaniques du réservoir n’est souvent pas abordé alors que la prise en compte de ce
couplage est nécessaire dans la modélisation des réservoirs géothermiques stimulés. De
récentes avancées et les problémes futurs sur ce type de production d’énergie sont revus par
Olasolo et al. (2016a), Lu (2018), Kumari et Ranjith (2019), Tomac et Sauter (2018) et Pan et
al. (2019).

Le développement d’un modele des processus du transfert thermique et de I’écoulement dans
un réservoir fracturé commence par le modele de fracture, suivi du modele de 1’écoulement
de fluide et enfin le modéle de transfert de chaleur (Li, Yost et Sousa, 2013). Les ouvertures

dans un réservoir fracturé sont des réseaux de fractures dont la structure et la configuration
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sont trés complexes et la description avec précision de la géométrie de 1’ouverture est tres
difficile (Jiang, Luo et Chen, 2013). Pour la modélisation des processus hydro-thermiques
dans un réservoir géothermique fracturé, deux approches sont généralement utilisées pour le
choix du modele de fracture et du modele d’écoulement: Méthode de Milieu Poreux
Equivalent (MPE) et la Méthode des Fractures Discrétes (MFD) (Li, Yost et Sousa, 2013;
Zeng, Su et Wu, 2013). Le modéle de milieu poreux équivalent est le modele conceptuel le
plus simple a mettre en ceuvre pour décrire 1’écoulement du fluide en milieu poreux fracturé.
Dans ce modeéle, le réservoir géothermique fracturé est considéré comme un milieu poreux,
I’écoulement du fluide géothermal est laminaire et la loi de Darcy peut étre appliquée
(Bundschuh et Suarez A, 2010), (Jiang, Luo et Chen, 2013), (Jiang et al., 2014). Les
propriétés hydrauliques du milieu poreux et des fractures sont regroupées en une seule
propriété (Jiang et al., 2014). Cette approche facilite la description mathématique de
I’écoulement du fluide géothermal et les spécifications des parametres de modélisation, telles
que la perméabilité et la porosité. Cette approche permet de considérer le milieu poreux
fracturé comme un continuum et il doit donc étre représenté par un volume élémentaire
représentatif (VER) (Bundschuh et Suarez A, 2010). Plusieurs travaux de recherche effectués
durant ces dernie¢res décennies, en milieu poreux isotrope, sont pour la plupart regroupés
dans un livre de référence par Nield et Bejan (2012). Bataillé et al. (2006) ont utilisé cette
approche de milieu poreux équivalent a simple porosité pour modéliser numériquement la
circulation thermo-convective dans les zones de fractures qui constituent le réservoir
géothermique en vue de quantifier son impact sur la rentabilité de I’exploitation de la centrale

géothermique a Soultz-Sous-Foréts.

Plusieurs travaux de recherche sur la modélisation des réservoirs géothermiques sont
effectués sur la considération de I’approche de milieu poreux équivalent. Blocher et al.
(2010b) ont modélisé numériquement en 3D les processus hydrothermaux pendant la durée
de vie d’un réservoir géothermique profond sous 1’approche de milieu poreux équivalent.
Fangming, Liang et Jiliang (2013) ont proposé un modele 3D transitoire pour analyser les
processus hydrothermaux dans un systéme géothermique amélioré avec 1’approche de milieu

poreux équivalent a porosité simple. Zeng, Su et Wu (2013) ont mené une investigation
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numérique sur [’évaluation du potentiel de production de chaleur d’un réservoir
géothermique fracturé par circulation d’eau dans deux puits horizontaux. Le réservoir
géothermique fracturé est considéré comme un milieu poreux équivalent et le code de
simulation numérique TOUGH2-EOS1 est utilisé. Ils ont montré que la puissance et
l'efficacité énergétique de la production d'¢lectricité souhaitable dépendent de la perméabilité
du réservoir EGS, du débit de production d'eau extraite et la température d'injection d’eau
dans le réservoir. L'analyse de sensibilité indique que la puissance de production d'électricité
dépend essentiellement du débit de production d'eau et de la température d’injection ;
I'impédance d'écoulement de I'eau dans le réservoir dépend principalement de la perméabilité
du réservoir, du débit de production d'eau et de la température d’injection ; l'efficacité
énergétique dépend principalement de la perméabilité du réservoir et du débit de production
d'eau. Le rendement de la production de chaleur est amélioré lorsque la perméabilité du
réservoir, le débit de production d'eau et la température d'injection sont dans des conditions
raisonnables (Voir Figure 2.6). Zeng et al. (2016c) ont étudié numériquement le potentiel de
production d'électricité a partir d'un réservoir de granite fracturé par I'eau circulant dans trois
puits horizontaux du champ géothermique de Yangbajing. Ils ont déterminé que I'énergie
¢lectrique produite dépend principalement du débit massique de production d'eau et de la
température d'injection. Ils ont également estimé qu'une perméabilité¢ plus élevée dans une

certaine plage est favorable a la production d'électricité.

Une autre méthode consiste a représenter le réseau de fractures et le milieu poreux comme
¢tant deux milieux distincts : c’est la méthode du double continuum ou modele a double
porosité (Bundschuh et Sudrez A, 2010; Fangming, Liang et Jiliang, 2013). Le premier
milieu qu’est le réseau de fractures, a ses propres parameétres hydrauliques effectifs a porosité
plus grande et le second milieu de porosité¢ plus faible (la matrice rocheuse) a aussi ses
propriétés hydrauliques (Jiang et al., 2014). Il est toutefois difficile de bien définir avec
précision les propriétés hydrauliques des deux milieux (Fangming, Liang et Jiliang, 2013).
Borgia et al. (2012) ont fait cette approche de double continuum pour la simulation
numérique de la précipitation de sel dans les fractures d'un systéme géothermique amélioré.

Zeng et al. (2018) ont numériquement déterminé que les principaux facteurs influengant les
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performances de production sont I'espacement des fractures, la perméabilité a la rupture, la
température d'injection et le taux de production d'eau. De plus, ils estiment que dans une
certaine plage, les mesures visant a améliorer les performances de production d'électricité
consistent a réduire l'espacement moyen des fractures, a augmenter la perméabilit¢ a la
rupture ou a adopter une température d'injection et un taux de production d'eau plus
optimales. D’autres auteurs ont utilisé cette approche pour la modélisation d’un réservoir
géothermique fracturé. Yang et Yeh (2009) ont proposé un modéle mathématique permettant
de décrire I'extraction de la chaleur d’une roche séche chaude dans un systéme multi-puits
avec I’approche du double continuum. Ils ont montré que le gradient géothermique affecte
l'efficacité de l'extraction de la chaleur de maniére significative seulement au début de
l'exploitation et a un impact direct sur la température de l'eau tout le temps si I'épaisseur
verticale du réservoir géothermique est grande. Les résultats trouvés ont aussi montré que
l'efficacité d'extraction de chaleur est influencée de fagon significative par l'espacement, le
rayon des puits, et le débit pompé dans un systéme multi-puits. La température de l'eau
diminue avec I'augmentation du débit de pompage et augmente avec 1’espacement entre les
puits et I'épaisseur du réservoir. La modé¢lisation des processus hydrothermaux par
I’approche du double continuum est faite par plusieurs autres auteurs dans les
travaux présentés par Arbogast, Douglas et Hornung (1990), Novak (1993), Shinta et Kazemi
(1993), Dershowitz et Miller (1995), Wallach et Parlange (1998), Pruess (2004),
Samardzioska et Popov (2005b), Samardzioska et Popov (2005a), Pruess (2008), Havlicek et
Hokr (2008), Xu et al. (2011), Gelet, Loret et Khalili (2012), Sureshjani, Gerami et Emadi
(2012) et Suresh Kumar (2014).

Une extension de la méthode de double continuum est I’approche de multi-continuum
appelée aussi méthode de porosit¢ multiple (Bundschuh et Suarez A, 2010). Le mod¢le
multi-porosité a été proposé pour bien simuler I'hétérogénéité du systeme géothermique
amélioré (Fangming, Liang et Jiliang, 2013). Dans ce modele les processus d’écoulement du
fluide géothermal peuvent étre décrits pour chaque continuum et de facon séparée
(Bundschuh et Sudrez A, 2010). Plusieurs travaux de recherche sur la modélisation dans un

réservoir fracturé sont effectués suivant cette approche dans les travaux de Bai, Elsworth et
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Roegiers (1993), Arana, Pena-Chaparro et Cortes-Rubio (2009), Koh, Shaik et Rahman
(2011), Kalinina et al. (2012).

Les modeles de continuum multiple ou double qui décrivent un comportement hydraulique
transitoire moyen de la matrice rocheuse et des fractures, sont souvent appropriées pour
décrire les grandes masses de roches fracturées. Cependant, ils ne permettent pas de décrire
les caractéristiques locales des fractures a I'état permanent (Jochen et Arriaga, 2010). D’ou
I’existence de la méthode des fractures discrétes qui conceptualise la masse rocheuse comme
un ensemble de blocs imperméables, séparés par des systémes de fractures qui sont
considérés comme des réseaux de conduites planes (Baca, Arnett et Langford, 1984). Cette
méthode traite chaque fracture séparément, donnant les espacements entre fractures, les
orientations, les dimensions et les connexions entre les fractures (Li, Yost et Sousa, 2013).
Kalinina et al. (2014) ont montré dans leurs travaux les applications du mod¢le de fracture
discrete pour I’extraction de la chaleur d’un systéme géothermique stimulé. La complexité de
la circulation dans un réseau de fissures est a ’origine de 1’essor de modéles stochastiques
qui génerent un réseau de fractures a partir d’une étude statistique de la distribution, de
I’orientation des fissures (Gonzalez-Garcia et al., 2000). Ces modeles prennent en compte
I’interaction entre le champ de contraintes, 1’orientation des fractures et les propriétés
mécaniques de la roche pour déterminer la pression d’injection idéale lors des tests de

stimulation.

Abé¢ et al. (1999) ont montré I’importance des travaux sur I’exploration géologique et sur la
compréhension des modes de circulation des fluides dans le réservoir géothermique avant
toute conception de modéle numérique. Les périodes de forage sont associées a des
campagnes d’exploration géophysique qui fournissent une grande base de données
structurales et chimiques concernant le réservoir géothermique : sismicité, résistivité,

imagerie des parois du forage, analyse géochimique du fluide.

L’organisation d’un réseau fracturé, le champ de contrainte, la perméabilité¢ du réservoir, la

composition et les propriétés physico-chimiques du fluide sont autant de parametres
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essentiels pour contraindre le modéle d’un réservoir géothermique (Pandey, Vishal et
Chaudhuri, 2018). Les variations du champ de contrainte et de la perméabilité de la zone de
fracture associées aux épisodes sismiques faconnent les drains hydrothermaux initiaux. La
circulation de tels fluides dans les fractures affectent la distribution de la température et de la
pression ainsi que la composition minéralogique de la roche, ce qui, a terme, influence les

mécanismes de déformation et la rhéologie de la faille (Goddard et Evans, 1995).

Dans un réservoir géothermique, la perméabilité est la principale propriété hydrologique
intervenant dans un transport hydraulique, thermique et chimique et elle est la plus difficile a

contraindre (Liu et al., 2017).

La perméabilité est la propriété du milieu poreux qui caractérise la facilité avec laquelle le
fluide est mis en écoulement par 1’application d’un gradient de pression. La valeur de la
perméabilité est déterminée par la structure du milieu poreux. Il est démontré que la
perméabilité est, en premicre approximation, le carré du diametre moyen des pores (Nield et
Bejan, 2012). Lorsque la transmissibilité¢ du fluide saturant n’est pas la méme dans toutes les

directions, ces matériaux poreux sont dits anisotropes.

Un milieu est dit homogene relativement a une certaine propriété, si cette derniére est
indépendante de la position dans ce milieu ; dans le cas contraire le milieu est dit sétérogene
(Bear, 2013). De méme, un milieu est dit isotrope relativement a une certaine propriété
physique si cette derniére est indépendante de la direction dans le milieu. Par conséquent, si a
un point quelconque du milieu, une propriété varie avec la direction, le milieu est dit

anisotrope ou aléotrope au point considéré relativement a cette propriété (Bear, 2013).

Le tenseur de perméabilité du second ordre s’écrit (Diersch, 2013, p. 227):

>
>
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ou 4;; est la matrice de rotation (Diersch, 2013, p. 227):

Ay A, Ay
A;=| 4y Ay Ay (2.2)
Ay A, Ay

La rotation en 3D des axes principaux nécessite la connaissance des trois angles d’Euler

(¢, 0,¢) comme le montre la figure 2.21 :

X3.4

Figure 2.22 Rotations définissant les angles d'Euler en 3D. Les étapes intermédiaires
d'une rotation séquentielle des axes sont (¢,1,¢) et (§',1’,¢") (Diersch, 2013, p. 37)
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Pour Diersch (2013, p. 230), lorsque les angles d’Euler sont connus, les cosinus directeurs

A;; de la matrice de transformation sont exprimés par :

cosycosP—cos@singsinly  cosysing+cosfcos@siny  sinysiné
A, =| —siny cosp—cosfsingcosy —sinysing+cosfcos@pcosy cosysinf (2.3)
sin @sin @ —sin @ cos ¢ cos @

Trois cas spéciaux se déduisent de cette expression générale :

- Rotation autour de I’axe x5 seul :

cos¢ sing O
A;=|—sing cos¢p 0| af=y=0° (2.4)
0 0 1

- Rotation autour de I’axe x, seul :

cosd 0 sind
A!./. = 0 1 0 a ¢=-90°et y =90° (2.5)
—sin@ 0 cos@

- Rotation autour de I’axe x; seul :

1 0 0
A, =0 cos@ sin@| agp=y=0° (2.6)

yJ
0 —sind cosd

Lorsque les directions principales du tenseur de perméabilité coincident avec les axes de

coordonnées, on a (Diersch, 2013, p. 234) :
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(K, 0 0
K=/0 K, 0 2.7)
0 0 K

En 2D, I’anisotropie en perméabilité est un cas spécial de la transformation de la direction
principale et les axes principaux du tenseur de conductivité hydraulique K;}' sont pivotés
dans les axes du systéme global de coordonnées (x4, x,) avec un angle de rotation ¢ entre le
premier axe principal de K;}' et I’axe x; comme le montre la figure 2.22 (Diersch, 2013, p.

228) :

Figure 2.23 Définition en 2D du tenseur de perméabilité
(Diersch, 2013, p. 229)

Le tenseur de perméabilité est désormais décrit par ses composantes maximum K., = K{"
et minimum K,,;;, = K" et I’angle de rotation ¢ (Diersch, 2013, p. 229). Les composantes
du tenseur de perméabilité dans le systétme de coordonnées globales (x;,x,) sont

determinées connaissant les cosinus directeurs A;; :
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4= cos¢ sing
i —sing cos¢ (2.8)

et on trouve .

K, K, cos¢p -sing\(K_ . O cos¢g sing
ol el S LS S e
a Ky sing cos¢ 0 K —sing cos¢

d’ou le tenseur de perméabilité en 2D est (Diersch, 2013, p. 229) :

B Kmaxcosz¢ + Kmmsin2 ¢ (K. —K,.. )singcosg
K= (2.10)
(K. —K, . )sinpcosp K, _ sin’¢p+K_. cos’

max

La perméabilité¢ est fortement hétérogene dans les matrices rocheuses et la présence des
hétérogénéités de la perméabilité de ces formations naturelles résulte de leur histoire
tectonique et hydrothermale (Jacquemont, 2002). La perméabilité diffuse est globalement
faible dans la masse rocheuse et est héritée de la microfissuration induite par le
refroidissement du massif tandis qu’une perméabilité orientée par le réseau de fissures et
d’altérations hydrothermales est prépondérante. En se basant sur les mesures obtenues dans
les forages, la perméabilité est concentrée dans une ou plusieurs zones d’épaisseur
décamétrique ou la transmissivité du milieu est élevée, avec une perméabilité apparente
pouvant atteindre 10712 m? (Bataillé et al., 2006). La fracture est ainsi définie comme étant
deux épontes remplies de matériaux broyés dont la perméabilité peut varier entre 10716 m? et
10" m?> (Manning et Ingebritsen, 1999). La perméabilité de la tranche poreuse est un
parametre trés délicat a contraindre. Pendant 1’exploitation du réservoir géothermique, la
structure du réseau de fractures évolue et les chemins du fluide sont modifiés (Hayashi et al.,
1999). Les estimations de la perméabilité des granites sont obtenues a partir de différentes
mesures, a différentes échelles. Seule, la combinaison de ces différentes méthodes permet de

contraindre au mieux ce parametre fondamental pour caractériser la circulation du fluide.
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Beaucoup d’autres travaux scientifiques sont effectués avec I’approche de réseau de fractures
discretes : Maffucci et al. (2015), Wang et al. (2019c), Wang et al. (2019b), Shi et al.
(2019b), et Sun et al. (2020).

Comme nous ’avons énoncé plus haut, dés que le modéle de fracture et d’écoulement est
choisi, il faut définir un modele de transfert de chaleur. Dans un systéme géothermique
stimulé ou du fluide est injecté¢ dans le réservoir, la conduction et la convection thermique
sont les deux principaux modes de transfert de chaleur mis en jeu. Dans la modélisation et
I’analyse des processus hydrothermaux dans un systéme géothermique stimulé ou la
convection est présente, deux hypothéses sont souvent faites: 1’hypotheése d’équilibre
thermique local et I’hypothése de non-équilibre thermique local (Chen et al., 2020;
Fangming, Liang et Jiliang, 2013; Jiang et Ren, 2001). L hypothése d’équilibre thermique
local suppose que la matrice solide et le fluide en écoulement ont la méme température, ce
qui simplifie les difficultés dans la modélisation des processus hydro-thermiques dans les
réservoirs géothermiques (Ascencio, Samaniego et Rivera, 2014; Bataillé et al., 2006;
Kurashige, 1989; Lu et Xiang, 2012; McTigue, 1986; Shi et al., 2019c; Watanabe et al.,
2010). Avec I’approche d’équilibre thermique local, Zhang et al. (2020a) ont développé un
modele numérique transitoire 3D pour simuler 1'écoulement de fluide et le processus
d'extraction de chaleur dans un systéme géothermique amélioré. Ils ont montré la possibilité
de créer des fractures artificielles avec la technologie de fracturation cryogénique en vue

d’améliorer les performances d'extraction de chaleur du systéme.

L'hypothése de non-équilibre thermique local montre I'existence d'une différence de
température entre la matrice solide et le fluide en écoulement et nécessite par conséquent
deux équations d'énergie pour décrire les processus hydrothermaux dans la modélisation
(Jiang, Luo et Chen, 2013; Khashan, Al-Amiri et Pop, 2006; Lu-Wu et Zhi-He, 2010; Shaik
et al., 2011). Fangming, Liang et Jiliang (2013) ont modélisé les processus hydrothermaux
dans un systéme géothermique stimulé avec I’approche du non-équilibre thermique local. Ils
ont montré 1’évolution de la température de la matrice rocheuse et du fluide dans le temps et

prouvé ’existence d’une différence de température entre ces deux milieux. Rees, Bassom et
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Siddheshwar (2008) ont étudié 1’influence de cette approche sur I'infiltration d’un fluide
chaud dans un milieu poreux. A I’aide d’une analyse d’échelle ils ont simulé 1’évolution de la
température dans le temps. Gelet, Loret et Khalili (2013) ont mené une investigation sur
I’extraction de la chaleur d’une roche chaude fracturée par ’approche de non-équilibre
thermique local. Ils ont pu montrer la différence entre les deux approches en déterminant
sans dimension prenant en compte les propriétés physiques du milieu, la géométrie du
réservoir fracturé et le débit de production. Plus tard, Gelet, Loret et Khalili (2015) ont
montré 1’'importance de 1’approche de non-équilibre thermique local dans un systéme
géothermique stimulé. Wang et al. (2020) ont présenté un nouveau systeme géothermique en
boucle ouverte dans un puits horizontal et le modele tridimensionnel instationnaire est basé
sur le non-équilibre thermique local. Cependant, sur une longue période d’exploitation et
pour le cas d’une surface d’échange large et des fractures hydrauliques d’épaisseur
relativement faible, I’approche d’équilibre thermique local est raisonnable et acceptable
(Cao, Huang et Jiang, 2016; Jiang et al., 2014). La modélisation du comportement d’un
réservoir géothermique sur une période de circulation de plusieurs dizaines d’années est
difficile. Les systemes géothermiques profonds en général et en particulier les systémes
géothermiques améliorés (EGS) sont caractérisés par des interactions complexes entre le
transfert de chaleur, 1'écoulement du fluide, la déformation, le transport des espéces et les
réactions chimiques (Pandey, Vishal et Chaudhuri, 2018). Selon Chen, Song et Cheng
(2013), le processus le plus important et préoccupant est 1'écoulement du fluide et le transport

de chaleur pour raison d'économie.

Des progrés techniques importants doivent é&tre réalisés pour rendre les EGS

commercialement viables (Tester et al., 20006) :

- augmenter la taille du réservoir stimulé ;

- abaisser I'impédance du réservoir pour améliorer le débit d'écoulement de fluide et le taux
d'extraction de chaleur ;

- controler la précipitation et la dissolution des minéraux de roche, pour éviter le double
probléme de bouchage de formation d'une part, de court-circuit des voies d'écoulement

d'autre part ;
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- réduire les pertes d'eau du systéme de circulation ;
- réduire les besoins en énergie « parasite » du systeme de circulation d'eau ;

- réduire le colit des forages profonds.

Quatre grands processus existent dans un systeme géothermique amélioré : les processus
thermiques, hydrauliques, mécaniques ou chimiques (McDermott et al., 2006; Pandey, Vishal
et Chaudhuri, 2018). Il faut pouvoir sélectionner les processus thermiques, hydrauliques,
mécaniques ou chimiques essentiels et négliger ceux qui n’influent que partiellement sur la
circulation a 1’échelle du réservoir (Hayashi et al., 1999). Jun et al. (2018) ont couplé les
processus hydrauliques, thermiques et mécaniques dans leur investigation. Les résultats de
leur étude indiquent que les processus hydrauliques, thermiques et mécaniques couplés
doivent étre prises en compte lors de la conception et 1'évaluation des différents systémes de
gestion de réservoir géothermique stimulé puisque ceux-ci peuvent affecter le comportement
d'un systéme de géothermie et I'économie d'un projet d'exploitation. Fangming, Liang et
Jiliang (2013) ont développé un nouveau modele de transfert de chaleur et de 1’écoulement

de I’eau dans un systeme géothermique amélioré.

Le réservoir géothermique fracturé est considéré comme un milieu poreux équivalent et
I’approche de non-équilibre thermique local est faite pour la prise en compte d’une différence
de température entre la matrice rocheuse et le fluide en écoulement. Or les fluides en
¢coulement dans les réservoirs géothermiques fracturés (granite) sont souvent salés. La
dissolution et la précipitation des minéraux sont affectés par la température et la pression du
fluide injecté dans le réservoir, et peuvent entrainer des changements importants dans la
perméabilité et le transport de soluté (Bichler et Kohl, 2005). Pour exemple, le fluide
géothermal en écoulement dans le réservoir géothermique de Soultz-Sous-Foréts est de la
saumure contenant 100 g/L de sel (Pauwels, Fouillac et Fouillac, 1993). La compréhension
de ces couplages est indispensable pour l'ingénierie du réservoir géothermique stimulé. Le

granite a tres tot subi une altération répandue dans tout le massif (Béchler et Kohl, 2005).



64

La convection a une influence sur le trajet du fluide géothermal et modifie la surface totale
d’échange entre le fluide et la matrice rocheuse, ce qui impacte la température du fluide
géothermal dans le puits de production (Bataillé et al., 2006). La meilleure approche dans la
modélisation des réservoirs géothermiques n’est pas 1’intégration exacte du réservoir et de
I’ensemble des processus. Les modeles spécifiques apportent des arguments sur la nécessité
de prendre en compte ou non certains parametres pour la simulation, a 1’échelle du réservoir,
d’une période de circulation a long terme (Ciriaco, Zarrouk et Zakeri, 2020). Selon Franco et
Vaccaro (2014), Stefansson (1997) et Rybach et Muffler (1981), la perméabilit¢ de la
fracturation dans un réservoir géothermique stimulé est généralement anisotrope car
I’écoulement du fluide géothermal dépend de la direction préférentielle de la fracturation.
Kalinina et al. (2014) ont aussi pris en compte 1’anisotropie en perméabilité pour les
applications du mod¢le du Continuum fracturé dans I’extraction de la chaleur d’un systéme
géothermique amélioré. Gong et al. (2020) ont évalué numériquement I’extraction d’énergie
dans un systéme géothermique amélioré avec plusieurs puits horizontaux a fracture multiple.
A Tl'aide d'un modéle numérique thermo-hydraulique 3D, ils ont évalué l'effet de multiples
fractures hydrauliques sur la performance d'extraction d'énergie géothermique. Xia et al.
(2017) ont concu, modélisé et analysé un nouveau modele conceptuel d’extraction de
chaleur. Ils ont mené une analyse de sensibilité de la production de chaleur aux paramétres de
conception tels que I’espacement horizontal de fractures, I’angle de déviation des puits vers
le bas et le débit d’eau injecté. Lei et al. (2019) ont congu un systéme géothermique amélioré
et ¢tudié numériquement les effets du débit d'injection, de l'espacement des puits et de la
température d'injection sur les performances du systeme, fournissant des informations utiles
sur la pression hydraulique, la production thermique et les processus de production
d'¢lectricité pour le champ géothermique de Qiabugia. Récemment, Zhang et Xie (2020) ont
examiné l'effet de la perméabilité et de la porosité du réservoir sur les performances d’un
modele de développement cellulaire thermo-hydro-mécanique pour un systéme géothermique
amélioré. Ils ont trouvé que la capacité de production peut étre surestimée de 13,06% sans
tenir compte de la variation de perméabilité et de porosité de la matrice rocheuse sur 40 ans
de fonctionnement. Ils ont également trouvé que la perméabilité anisotrope du réservoir

thermique est un autre facteur important qui affecte les résultats de I'évaluation.
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Dans I’évaluation du potentiel de production d’électricité dans un systéme géothermique
amélioré, la méthode de milieu poreux équivalent est trés utilisée en se référant a la revue de
littérature. Le peu de travaux utilisant le modele de fracture discréte ignorent dans leur
majorité les pertes d’eau, I’hétérogénéité du réservoir et I’anisotropie en perméabilité. Or les
milieux poreux naturels ou artificiels sont rarement homogenes et isotropes. Les formations
géologiques dans un systéme de géothermie profonde sont généralement des roches
fracturées extrémement hétérogenes (Huang, Cao et Jiang, 2017). Le couplage du transfert de
chaleur et de I’écoulement dans un milieu trés hétérogene comme un réservoir géothermique
est un processus physique trés complexe (Bataillé, 2004; Royer et Flores, 1994). Les
fractures jouent un role important dans la récupération d'énergie géothermique a partir de
systemes géothermiques améliorés (Wang et al., 2019¢). Dans un réservoir géothermique
homogene, les propriétés pétrophysiques peuvent étre constantes mais ces propriétés peuvent
varier considérablement d'une échelle a une autre dans un réservoir géothermique hétérogene.
L’ hétérogénéité d’un réservoir peut étre microscopique, macroscopique ou mégascopique, ce
qui signifie que les propriétés des roches varient d’une petite échelle a une échelle plus
grande (Satter et Igbal, 2016). La description de I'hétérogénéité du réservoir dépend de la
fagon dont les valeurs de la propriété d'intérét varient spatialement dans le réservoir et de la
taille des échantillons utilisés pour mesurer la propriété de la roche (Fanchi, 2010b). Fitch et
al. (2015) définit le terme hétérogénéité comme la variation a une échelle spécifique d'une
propriété pétrophysique ou d'une combinaison de propriétés pétrophysiques dans l'espace
et/ou dans le temps. Parmi ces propriétés pétrophysiques figurent la perméabilité, la porosité,
la saturation en fluide et elles dépendent en grande partie de la distribution des propriétés
thermophysiques de la roche et du fluide de travail mais aussi de la minéralogie, du tissu
sédimentaire ou de la taille des pores. De nombreux modeles et analyses de réservoirs
reposent sur I'hypothese que la formation géologique est homogene et présente des propriétés
de roche uniformes dans toutes les directions. Cependant, lorsque des hétérogénéités a grande
ou petite échelle sont présentes, y compris de multiples couches, fractures et compartiments,
un traitement détaillé des hétérogénéités est nécessaire pour analyser le réservoir et prédire

ses performances. De plus, la pré-existence de fissures et fractures naturelles rend un
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réservoir de systéme géothermique amélioré fortement hétérogene. Le fait de supposer qu’un
réservoir hétérogéne est homogene, a un impact trés important sur [’évaluation des
performances du systéme (Wang et al., 2019a). Kalinina et al. (2012) ont estimé les impacts
de I’hétérogénéité sur l'extraction de chaleur dans un systeme géothermique amélioré. Dans
leur étude, I'hétérogénéité est le résultat de différentes orientations, espacements, ouvertures
et longueurs de fractures dans le réservoir. En considérant plusieurs modeles conceptuels, ils
ont comparé les réponses des réservoirs hétérogenes avec la réponse d'un réservoir homogeéne
isotrope. Ils ont constaté qu’en introduisant de fractures plus larges et plus espacées, I’impact
est négligeable sur la réponse des réservoirs. La principale contrainte dans la production
d’¢électricité par le systéme géothermique amélioré est la création de canaux suffisants dans la
zone stimulée, des chemins reliant les puits d'injection et de production en vue d’obtenir de
taux d’extraction de chaleur €élevés sans pour autant réduire la durée de vie du réservoir par
un refroidissement rapide. Il y a alors la possibilité¢ de créer plus de fractures hydrauliques,
installer plusieurs puits d’injection et de production en ayant en esprit que le refroidissement
rapide du réservoir doit étre évité. Cependant, en raison de la technologie et des restrictions
de colts de forage, le développement commercial du systeme géothermique amélioré

nécessite beaucoup de recherches et de méthodes d’exploitation améliorées.

La simulation numérique est la méthode principale utilisée dans la recherche sur les systémes
géothermiques améliorés (Lu, 2018). Elle permet de déterminer 1'espacement des puits
optimal, le débit d’injection optimal, les parameétres de fracturation optimaux (épaisseur de
fracture, nombre de fractures, distance entre fractures) et estimer le taux d’extraction de
chaleur. Un volume de réservoir et une surface de transfert de chaleur suffisants sont
cruciaux pour les performances hydrauliques et thermiques, mais les pertes d'eau et les
dépenses d'investissement seraient importantes (Huang et al., 2016; Shaik et al., 2011;
Zhang, Xu et Jiang, 2016). La préexistence de petites fissures et 1’injection de 1’eau sous
forte pression provoque des pertes d’eau inévitable vers la formation environnante. Dans le
fonctionnement d'un systeme géothermique amélioré, de 1'eau relativement froide est injectée
dans le réservoir par le biais d'un puits d'injection et de I'eau chaude est récupérée au puits de

production donnant l'impression qu'une boucle est formée. Le réservoir géothermique n'est
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pas étanche a l'eau et ceci est dii a la présence de mini fissures préexistantes et sous l'effet de
la pression a laquelle 1'eau est injectée dans le réservoir. Les pertes d'eau constituent un
sérieux probléme car les pertes d'eau ne peuvent pas étre contrdlées et entrainent des cofits
supplémentaires importants (Abé¢ et al., 1999). Bien que la quantité d’eau perdue puisse €tre
rajoutée au puits d'injection, le débit de production d'eau chaude récupérée au puits de
production ne correspond pas exactement au débit d'eau injecté. Les colits de pompage pour
injecter 1'eau perdue s'ajoutent aux couts parasites d'exploitation du systéme. Pandey et
Vishal (2017) ont rapporté qu'une perméabilité élevée de la matrice rocheuse diminuerait la
quantité d’eau au puits de production conduisant ainsi a une augmentation de la perte d’eau
et a une réduction du taux d'extraction de chaleur du systeme. L'eau qui s'échappe du
réservoir géothermique peut transporter suffisamment d'énergie thermique pour raccourcir la
durée de vie utile du systeme géothermique amélioré. La perte d’eau est un phénomene
indésirable et d’un grand intérét pratique dans un systéme géothermique amélioré (Hayashi et
al., 1999). Cependant, I’eau perdue pourrait étre complétée au puits d’injection et il serait
déconseillé d'injecter de I’eau de mer par crainte d'effets géochimiques néfastes (Murphy et
al., 1999). Cheng et al. (2016b) ont numériquement analysé¢ les facteurs influencant
I’extraction de chaleur d’un systéme géothermique amélioré en considérant la perte d’eau. Ils
ont trouvé que le taux d’extraction diminue a mesure que la perméabilit¢ de la formation
environnante augmente. L'augmentation du volume de réservoir n'améliorerait pas
efficacement l'extraction de chaleur en gardant la méme disposition des puits. Une pression
de production plus faible améliore I'extraction de chaleur, résultant d'une augmentation du
débit de production et d'une diminution du taux de perte d'eau. Ils ont enfin trouvé que le
temps de percée thermique dépend principalement du débit de production et du taux de perte
d'eau. L'extraction de chaleur d'un systéme géothermique amélioré (EGS) est confrontée a un
probléme fondamental qui est le chemin préférentiel de 1'écoulement le long des fractures et
la conséquence est que le fluide ne circule pas dans tout le réservoir. Le défi majeur est que
le fluide froid injecté doit atteindre un volume important de roche chaude. La disposition des
puits d'injection et de production joue un rdle crucial et nécessite alors une investigation.

Dans le but d'extraire une quantité suffisante d'énergie d'un réservoir EGS, la conception et
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I’installation de plusieurs puits d'injection et de production peut permettre au fluide

d'atteindre un volume plus grand dans le réservoir mais le nombre de puits doit étre optimisé.

Dans un contexte de transition énergétique, face a la diminution des ressources d’énergies
primaires, au réchauffement climatique et a I’augmentation sans cesse des besoins en énergie,
la géothermie profonde, respectueuse de I’environnement, est donc une solution alternative
sure en vertu de ses importants atouts énergétiques et écologiques pour la production

d’électricité.

Le présent travail li¢é a la modélisation des processus hydro-thermiques du systéme
géothermique prend en compte ’anisotropie en perméabilité du réservoir géothermique
fracturé, I’hétérogénéité du réservoir géothermique et la perte en eau qui est inévitable. Par
ailleurs la tache principale des projets d'utilisation géothermique est l'utilisation durable des
réservoirs et la maximisation de la durabilité de la ressource (principalement la température
et la pression du fluide dans le réservoir géothermique) et le rendement exergétique de la
centrale géothermique. Pour cette raison, il est trés important de considérer et analyser
I'ensemble du "systéme géothermique" constitué par la centrale, le systetme de puits, le
réservoir géothermique et tous les liens entre eux et I'environnement. L'exergie est le travail
utile maximum qui peut étre obtenu a partir d'un flux énergétique mis en équilibre avec
I'environnement (Farajzadeh et al., 2019). L’exergie quantifie 1’énergie utile qu’on peut
extraire du réservoir (Dincer et Rosen, 2021). L’exergie dépend non seulement du systéme,
mais aussi de son milieu extérieur (Cengel, Boles et Lacroix, 2008). C’est pour cette raison
que nous optons pour une approche qui intégre a la fois le réservoir géothermique et les

autres composantes de la centrale géothermique pour une autre originalité de ce travail.

Quatre articles publiés dans des revues internationales sont issus de ce projet de thése :
- Injection strategies in an Enhanced Geothermal System based on discrete fractures
model
- Sustainable electricity generation from an Enhanced Geothermal System considering

reservoir heterogeneity and water losses with a discrete fractures model
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- Design and optimization of Multiple wells layout for Electricity Generation in a
multi-fracture Enhanced Geothermal System
- Performance Analysis and working fluid selection of an Organic Rankine Cycle

Power Plant coupled to an Enhanced Geothermal System.

Un article de conférence révisé par les pairs est aussi publié :
- Scénario d’injection et de récupération pour améliorer la performance d’un systéme

géothermique avec fractures multiples.
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CHAPITRE 3

INJECTION STRATEGIES IN AN ENHANCED GEOTHERMAL SYSTEM BASED
ON DISCRETE FRACTURES MODEL

Joél M. Zinsalo', Louis Lamarche!, Jasmin Raymond?

! Département de génie mécanique, Ecole de Technologie Supérieure, 1100 rue Notre-Dame
Ouest, Montréal (Qc) H3C 1K3, Canada
? Institut national de la recherche scientifique, Centre Eau Terre Environnement, 490 rue de
la Couronne, Québec (Qc) G1K 9A9, Canada

Published in Applied Thermal Engineering, December 2019

3.1 Abstract

In this investigation, injection and recovery strategies are studied in order to improve the
performance of an Enhanced Geothermal System with multiple fractures. The three-
dimensional heterogeneous reservoir intercepted by three inclined discrete fractures is
modeled under transient conditions with the finite element method. Numerical results show
that the produced fluid temperature and the extracted heat are affected, the fluid flows
through preferred paths and the premature thermal breakthrough is avoided. The produced
fluid temperature increases slowly the first 9.8 — 20.1 years according to the considered
scenario and decreases with the production time. Under the conditions in this paper, the best
performance is obtained by injecting the fluid in the fourth layer of the reservoir over 100 m.
For a volumetric flow rate of 150 1/s and a fluid injection temperature of 60 °C, a better
option is obtained for an average electrical power of 9.66 MWe and the reservoir flow
impedance 1s 0.222 MPa/(kg/s). The average production temperature after 40 years of
operation time is 166 °C. The sensitivity analysis of fracturing parameters indicates that the

increasing of the fracture aperture leads to the decrease of the effective electric power.

Keywords: Injection strategies, electricity generation, renewable energy; energy conversion,

reservoir management
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3.2 Nomenclature

Greek symbols

heat capacity, J.kg!.K!

wellbore diameter, m

fracture aperture, m

distance between wells, m

gravity, 9.8 m.s?

thermal conductivity, W.m'.K"!
reservoir permeability

tensor components, m?

fracture permeability, m?

normal direction on the fracture surface

fluid pressure, Pa

volume flow rate, m>. s’!

fluid exchanged on the fracture surface between porous rock and

fractures

mass transport between porous rock and fractures, kg. m-

time, s
temperature, °C

flow velocity vector, m.s™!

water velocity components
in x, y, z directions, m.s™!
cartesian coordinates, m
thermal power, MW

effective electric power, MW

porosity

percentage of water losses
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U fluid dynamic viscosity, Pa.s
p density, kg.m™

T geothermal gradient, °C/m
P heat transfer between rock and fractures, W.m™
AH hydraulic gradient, m/m

V: tangential gradient
Subscripts

eff effective
f fluid
fr fracture

ar ground

init initial

inj injection

pro production

r rock matrix

3.3 Introduction

The inevitable growth of the energy demand and the increasing emission of greenhouse gases
due to the use of fossil fuels required the development of renewable energies. Geothermal
energy is a renewable energy source for electricity generation. The best known use of
geothermal energy is buildings cooling and heating. Geothermal energy comes from heat
trapped inside the Earth and the disintegration of radioactive materials in crust. Geothermal
energy can be valorized by means of various processes that are essentially distinguished by
the depth and temperature of the resource. Electricity generation is possible today without the
use of natural hydrothermal resources by creating a deep geothermal reservoir with Enhanced
Geothermal System (EGS) technique (Lu, 2018; Olasolo et al., 2016a; Zhu et al., 2015). With
EGS technology, geothermal resources can be found and exploited anywhere in the world for

electricity generation (Olasolo et al., 2016b).
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The principle is to inject water into the reservoir through an injection well. This water
injected under high pressure increases the pressure of the reservoir and its permeability is
improved. The fluid circulating in the reservoir absorbs heat. The produced geofluid is
returned to the ground surface using a production pump through a production well. At the
ground surface, this hot water is pumped to an evaporator where a secondary fluid absorbs its
heat. The secondary fluid vaporizes and rotates a steam turbine to produce electricity. The
extracted fluid exchanges heat with the secondary fluid in an evaporator before reinjected
into the reservoir and the geofluid cycle begins again. The vaporized secondary fluid is
expanded in the turbine and cooled in a condenser before returning to the evaporator and the

power plant cycle begins again (Figure 3.1).

Energy is extracted from one or more production wells. The first tests on EGS technology
were done in 1974 by Los Alamos National Laboratory in United States at Fenton Hill
(Jiang, Zhang et Xu, 2017; Tester et al., 2006). The creation of a geothermal reservoir for
electricity generation must be based on important design parameters such as: the temperature
which varies according to the depth, the temperature at the ground surface and the
geothermal gradient, the properties of the geofluid, the reservoir geological formation and the
stress field within the reservoir. A detailed review on economic analysis of EGS is presented
by Olasolo et al. (2016b). The basics steps of reservoir creation are summarized by Tester et

al. (2006) and Baria et al. (1999).

The profitability of Enhanced Geothermal System depends on the thermal power extracted,
so the extracted fluid volume, the difference between production temperature and injection
temperature, and the operation time, but also the strategy of the fluid injection into the EGS
reservoir (Kaya, Zarrouk et O'Sullivan, 2011). The fluid is injected into an EGS reservoir

using horizontal, vertical or inclined wells.
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Zeng et al. (2016c) conducted an investigation on electricity generation potential from
fractured granite reservoir by circulating water through 8 grooves evenly distributed along
the circumference of three horizontal wells. They found that the electric power depends on
the reservoir permeability, the injection fluid temperature and the water production mass
flow rate by simulating only 10 m of injection and production well length. Guo et al. (2019)
conducted a thermal-hydraulic-mechanical modeling to analyze the performance of EGS with
natural and hydraulic fractures considering the rock matrix as isotropic and homogeneous
media. They found that the heat extraction rate increases by 0.2 MW for connected fractures
in the fractured reservoir. Zeng et al. (2016b) carried out a numerical simulation of electricity
generation potential from a fractured reservoir through five vertical wells. They found that
the reservoir permeability within a certain range, the water production rate and the injection
temperature are the main parameters affecting the electric power and the reservoir
impedance. Chen et al. (2018b) established a model coupling hydraulic and thermal
processes in highly fractured hot dry rock in order to evaluate the geothermal development
by a three dimensional unified pipe-network method. They showed that the increase of both
fracture aperture and pressure differential leads to the decrease of the outlet fluid
temperature. Gerber et Maréchal (2012) presented a systematic methodology and defined that
the optimal range EGS depth could not be above 6000 m to 7000 m for profitable

exploitation, except for single and double flash systems.

The arrangement of injection and production wells has a significant impact on the produced
fluid temperature (Stefansson, 1997). The fluid injection strategy into the reservoir is a
determining factor for the profitability of the system. Kaya, Zarrouk et O'Sullivan (2011) and
Rivera Diaz, Kaya et Zarrouk (2016) presented a worldwide review on reinjection fluid
strategies based on 126 geothermal developments. They showed that the injection strategies
are essential and can change over time depending on the reservoir properties. In the majority
of the above studies, the design and the arrangement of the injection and production wells
were chosen based on technology advance from oil and gas industry. The geothermal fluid
reinjection strategy in the reservoir is very important to obtain better performance of an EGS

(Lei et Zhu, 2013). The heterogeneity and the permeability anisotropy of the geothermal
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reservoir are often not taken into account, as well as the presence of multiple artificial

fractures.

Experiments with the single-fracture system have shown that the exchange surface between
the injected fluid and the hot reservoir is very limited (Guo et al., 2016), (Slatlem Vik,
Salimzadeh et Nick, 2018). In this paper, the three-dimensional, stratified, heterogeneous,
anisotropic permeability EGS reservoir containing three parallel inclined fractures is modeled
coupling thermal and hydraulic processes in order to analyze injection and recovery
strategies. The shape of the fractures and reservoir layers are irregular corresponding to
practical cases. The location of injection and production vertical wells at different depth in
order to potentially reduce well drilling cost. With this option, the injected fluid flow along
the path connecting the injection and production wells positioned at different depth increases
the hydraulic retention time in the reservoir to the improvement of the production
temperature. The sustainability of EGS is of great concern and it is important to provide
industry with improved management of fluid injection strategies into the reservoir to
maximize heat extraction. The main objective of this paper is to decide the best option for
fluid injection into the reservoir in order to improve the performance of an Enhanced
Geothermal System with multiple fractures over 40 years for electricity generation. The
sensitivity of the reservoir performance to several parameters was also conducted in this

study.

3.4 Modeling methodology

The Enhanced Geothermal System includes the stratified fractured heterogeneous hot
reservoir constituted by five geological heterogeneous granite layers intercepted by three

inclined fractures with an irregular shape, the injection and production wells (Figure 3.2).

The reservoir layers with low porosity and permeability are treated as a porous media and
modeled with 3D elements, the fractures with 2D elements, the injection well and the

production well with 1D element.



74

The EGS reservoir is 700 m X 700 m X 700 m cubic volume and located at 5850 m

underground. The well spacing is 500 m.

Layer 1
1-5200
Layer 2
Layer 3 15400
Layer 4 -5600
Layer 5
zZ, W IS
»v % ———/-5800
, — 15850
200 N S
X, U 09 200 400 600 700
0 me== [njection well
== Production well

Figure 3.2 Geometric configuration and axis system

The injection well and the production well diameter is 0.25 m. The injection well is
positioned at 5750 m underground and the production well at 5350 m depth instead of
positioning the two wells at the same depth in order to give more time to fluid to flow
through the reservoir from the injection well to the production well. The ground surface
temperature is T; = 8 °C and the initial temperature increases with depth. The distance
between fractures is 50 m. The reservoir is assumed fully saturated with single phase fluid,

which is water under high pressure.

Darcy’s law is used to model the fluid flow in the reservoir. In practice for commercial
purposes, the volumetric flow rate can vary from 501/s to 150 1/s, and the injection
temperature varies between 60 °C and 80 °C (Tester et al., 2000), (Zeng et al., 2013). The
water thermo-physical properties, built in Comsol Multiphysics®, are expressed as function

of temperature (appendix 3.A).
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3.4.1 Mathematical formulation

Hydraulic and thermal properties of the reservoir are assumed to be those of granite and
remain constant through time (Table 2.1). According to Tester et al. (2006), the fractured

EGS reservoir porosity varied in the range of 1% to 7%.

All parameters values are referenced from those used on EGS projects in previous numerical
and experimental studies by Tester et al. (2006), Guo et al. (2019), Raymond et al. (2012),
Bédard et al. (2018), (Minea et Majorowicz, 2011a; 2012b), Majorowicz et Grasby (2010),
Held et al. (2014), Luo, Xu et Jiang (2014), Sausse et al. (2010), and Chen, Liu et Liao
(2019).

Table 3.1 Parameters of rock layers and fractures

Layers/ k p Cp £ K (m?)

Fracture (WmK) | (kg/m?) (J/ke.K) . K. K, K,
Layer 1 3.0 2450 1000 0.001 | 1.0x10™ | 1.01x10'® | 1.1x10°!®
Layer 2 3.2 2500 950 0.01 | 7.0x107"° | 5.8x10" | 6.0x101°
Layer 3 34 2580 930 0.02 | 3.0x10°% | 8.0x10"% | 3.11x107"
Layer 4 3.5 2600 920 0.05 | 3.1x107 | 4.0x10* | 6.0x10*
Layer 5 3.5 2650 900 0.002 | 2.0x10"® | 1.5x101® | 2.1x101®
Fracture 3.2 1200 900 0.6 Calculated with cubic law

The fractures aperture dj is 1x10* m and the fractures permeability is calculated with the
cubic law:
_4

K. =
fr 12

3.1)

The governing equations describing the thermal and hydraulic processes in EGS reservoir

and fractures are expressed as follow:
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Reservoir layers (Cheng et al., 2016b; Jiang et al., 2014; Salimzadeh et al., 2018; Song et
al., 2018; Yao, Shao et Yang, 2018):

d(&p, _
%+V.(pr):—Sm (3.2)
= K -
V=-""(VP+p,g) (3.3)
A
(K, 0 0
Ks=| 0 K, 0 (3.4)
0 0 K.
0 —
g[(/’%)@f T}f(/’cp)fV'VT=V'(keffVT)—‘/’ (3.5)
v=n|-V(k,T)+(pC,) T7| (3.6)
in which:
(pcp)eﬁ" :(1_8)(/0017),, +€<pcp)_f (3.7)
k= (1—8)kr +é&k, (3.8)

Fracture (Cheng et al., 2016b; Salimzadeh et al., 2018; Song et al., 2018; Sun et al., 2017; Yao et al.,
2018):

o(d; £, p;)

Y +Vt'(dfr Py ?;):Sﬁ (3.9)
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K, op

TP (3.10)

=Py

— K -
V 4 =—ﬂ—f’(V P +pfg)

G G.11)
%[dﬂ (0€,) T |+ (pe,), Vi VT =V, (d o VT) v (3.12)

in which,
(pe,),, =(1=g:)(pe,), +,(pe,), (3-13)
ko, =(1-¢, )k, +&,k, (3.14)

In the above governing equations py (kg/m®) is the fluid density, P (Pa) is the fluid pressure,

¢ is the porosity of the reservoir, t (s) is the time, Vv (m/s) is the flow velocity vector with
components u, v, and w respectively in directions x, y and z, S,, (kg/(m’.s)) is the mass

transfer between porous matrix and fractures, us (Pa.s) the dynamic viscosity of the fluid, g

(m/s?) the gravitational acceleration, K, is the effective permeability tensor for laminar and

three-dimensional flow in the reservoir, Ky , Ky, and K,, are the permeabilities along the
principal axes, (pcp)e i is the effective volumetric heat capacity at constant pressure of the
rock-fluid system, (pcp) p is the volumetric heat capacity of the fluid, (pcp)r is the

volumetric heat capacity of the rock matrix, k.sf is the effective thermal conductivity based

on the average volume and related to the thermal conductivity k,. of the rock matrix and that

of the fluid ks, T (K) is the fluid temperature and ¥ is the advective-diffusive heat

exchanged between the porous media and the fractures, Pr,.(Pa) is the fluid pressure in the

fractures, V. Pr, is the tangential gradient of the fluid’s pressure in the fracture, I_/)fr (m/s) is
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the Darcy velocity vector in the fractures, di(m) is the fracture aperture, pf (Pa.s) is the water
dynamic viscosity, &, is the fracture porosity, n is the normal direction on the fracture
surface, Sy, is the fluid exchanged on the fracture surface between porous rock and fractures

(Sun et al., 2017), (pcp) is the effective volumetric heat capacity at constant pressure

eff.fr
of the rock -fluid system, (pcp) ; is the volumetric heat capacity of the fluid, (pcp) fr is the

volumetric heat capacity of the rock matrix, k.sf ¢, the effective thermal conductivity related
to the thermal conductivity kg, of the fractures and to the thermal conductivity ks of the

fluid, V, is the tangential gradient, and v is the heat transfer between the porous media and

the fractures.

The percentage of water losses § during the whole energy extraction is computed as:

5=(1—%JX100 (315)

miﬂ./
where 111, 1s the injection mass flow rate and 711,,,., is the production mass flow rate.

The thermal power extracted is calculated as (Asai et al., 2018; Samin et al., 2019; Song et

al., 2018; Willems et al., 2017; Xia et al., 2017; Zhang et al., 2014):
Wth = prpmcpf (Tpro - T'inj) (3'16)

where T, is the produced fluid temperature calculated and @y, is the production volume

flow rate.

The effective electric power is computed assuming that the maximum useful work is
converted to electric power. Sanyal et Butler (2005b) proposed the effective electric power

formula based on the thermodynamics second law:
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T
VVel = 0'4510]'Qprocpf (Tpro _];nj )(1_ TO ] (317)

pro

in which 0.45 is the utilization factor characterizing the fraction of useful work converted to
electric power (Sanyal et Butler, 2005b; Yao et al., 2018; Zeng, Su et Wu, 2013; Zeng et al.,
2013), Tpro is absolute production temperature and 7o = 288.75 K the absolute heat rejection
temperature (Sanyal et Butler, 2005b).

The above governing equations are solved under the initial and boundary conditions
mentioned as follow. The initial temperature T;,;;(z) of the reservoir varies linearly with the

depth z and is calculated as follow:

L. (2)=T, —7x(-z) (3.18)
where T = 30 °C/km is the geothermal gradient, and the depth z is in kilometers.
The initial reservoir pressure is hydrostatic and varies with the reservoir depth and the fluid
density. A regional flow is applied parallel to the x-y plane inducing natural groundwater
flow from the production well to the injection well. The fluid is injected with a volume flow
rate of 150 1/s and the injection temperature i1s 60 °C. For commercial objectives, according
to authors Garnish and Shock (Baria et al., 1999), water losses must be lower than 10 %. In

this study, the percentage of water losses § is equal to 10 %.

Injection well:

t>0, T()=T,, Q..,1H=0, (3.19)
Production well:

t>0, —n-(-k,VT)=0, O, . ()=(1-5)0, (3.20)
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Top boundary of first layer and bottom boundary of fifth layer:

(>0, —n(~k,VT)=0, —n-(p,7)=0 (3.21)

All vertical surfaces:

T=T,-1x(~z) if n-V<0 ( )
t>0, <. D , P=p g(AHXx—-z 3.22
n'(— e»fVT)ZO if n-vV=0 ! (3.22)

Oqﬂ

where 71 is the vector normal to the boundary concerned and the hydraulic head of the
regional flow is Hy = AH - x, where AH = [ mm/m is assumed value of the hydraulic

gradient.

In the management of a reservoir, the fluid is injected into the reservoir through an injection
well. All injection possibilities must be explored in order to have a better performance of the
system. Reservoir management is essential for the continuous adaptation of production and

injection strategies in line with the evolution of the reservoir (Acufia et al., 2008).

In this investigation, layers 1 and 5 are considered to avoid boundary effects. The injection is
done in one of the remaining layers or a combination of them. All injection scenarios are
studied and the recovery is done from layer 2 to reduce the high drilling costs:

Scenario 1: Injection over 100 m in layer 4,

Scenario 2: Injection over 100 m in layer 3,

Scenario 3: Injection over 100 m in layer 2,

Scenario 4: Injection over 290 m in layers 3 and 4,

Scenario 5: Injection over 300 m in layers 2 and 3,

Scenario 6: Injection over 470 m in layers 2, 3 and 4.
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In this investigation, the finite element mesh is refined in the fractures, around the injection

well and the production well. The mesh sensitivity is analyzed considering five different

meshes schemes for each scenario as presented in table 3.2. Only the mesh effect of the first

scenario (scenario 1) is presented computing the extracted thermal energy over 40 years and

the time step is 0.1 year (Figure 3.3).

63.0 T

Mesh 1

Time (years)

N1 N2 N3 Computation time
60.0l Mesh 1 11144 3897 553 7242 s
Mesh 2 28188 6213 716 10759 s
so:5| Mesh 4 53092 12212 1008 13825 s
Mesh 4 75071 14079 1117 20033 s
Mesh 5 84548 14095 1153 27713 s
% 5 10 15 20 25 30 35

40

Figure 3.3 Effect of meshes on the energy extraction rate as a function of
operation time with O, =150 Us, 7;, ;= 60 °C and AH = 1 mm/m

Each mesh consisted of Ni tetrahedral elements, N2 triangular elements, N3 linear

unidimensional elements as indicated in Table 3.2.
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Table 3.2 Mesh

Scenario | N1 N2 N3
1 75071 | 14079 | 1117

2 75329 | 14099 | 1117

3 75033 | 14095 | 1118

4 76737 | 14129 | 1130

5

6

76190 | 14081 | 1130
77876 | 14139 | 1230

7

~5150 m
‘f-5200 m

-
P

vz
U
(o)
.[;
S
S
8

i
X 1-5800 m
<5850 m
2w AN —— 700 m
v,V \ 400 m™
w

Figure 3.4 Mesh of the EGS model

The coupled thermal and hydraulic processes in the EGS reservoir for the doublet enhanced
geothermal system considered are modeled with the finite element method in Comsol
Multiphysics 5.4. The injection and production wells are meshed with 1D-elements, the
fractures with 2D-elements, and the reservoir layers are meshed with tetrahedron elements.

The simulated results of the energy extraction rate showed that negligible differences are
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obtained when comparing meshes 4 and 5. The computation time of mesh 4 is shorter than
the one of mesh 5. The mesh 4 is the one in which the injection well and the production well
are meshed with extremely fine element size, the fractures with triangular extra fine element

size and the reservoir layers with fine tetrahedral element size.

3.5 Validation of the finite element model

In this work, the reliability of Comsol Multiphysics has been tested by comparing numerical
results of the temperature in a single fracture embedded in three dimensional impermeable,
isotropic and homogeneous rock to the analytical solution of the fluid temperature in the
fracture (Cheng, Ghassemi et Detournay, 2001). The fracture is vertical with d, of constant
aperture. The heat conduction in the hot granite of 700 m x 700 m x 700 m cubic volume

with constant height is assumed perpendicular to the vertical fracture with impermeable walls

(Figures 3.5-3.6).

vertical fracture production well

injection well

—hot dry rock

Figure 3.5 Hydraulic and thermal processes in the fracture embedded
in hot reservoir
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Figure 3.6 Simulated model for validation

Cheng et al. (Cheng, Ghassemi et Detournay, 2001) proposed an analytical solution of the

fluid temperature T, (x, t) at different position x and time t in the fracture as follows:

k.x p.C U, .
Tr(x’t):Tlv‘o-i_ ];n'_]:o .e}/f‘c . . r o
Ji ( Y ) d,u,p.C, m (3.23)

where T,, is the initial temperature of the hot rock and the fracture, Uy, is the injection

velocity, Ti,j is the injection temperature, ds,. is the fracture aperture. The tested model

parameters are presented (Table 3.3).

Table 3.3 Validation model parameters

Parameters | U, | dgr Pr Cor Or Cor k, Tro | Tinj
Value 0.01 | 0.002 | 1000 | 4200 | 2850 1170 3.2 168 | 60
Unit m/s | M | kg/m? | J/(kgK) | kg/m® | J/(kgK) | W/(m.K)| °C | °C

The comparison of the numerical results with the analytical results for the evolution of the

temperature in the fracture is showed in Figure 3.7 at different positions x = 500 m,
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x= 600m and x = 700 m over a 40 year- period. The maximum relative difference
obtained is 0.295%. It is readily found that the numerical results and analytical simulation are

in good agreement.
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Figure 3.7 Numerical results against analytical solution of the fluid
temperature at different positions along the fracture embedded in the rock

3.6 Results and discussion

The spatial distribution of the fluid temperature within the EGS reservoir is presented
(Figure 3.8). Around the injection well, a cold region is formed and progressively expands
towards the production zone for each scenario studied. The production temperature increases
from the initial value of 167.9 °C to a maximum value 75 where the thermal breakthrough is

reached at time #»- (Figure 3.9 and table 3.4).
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Figure 3.8 Spatial distribution of fluid temperature within the reservoir at operation time

t =40 years, Q,= 150 /s, Tl.nj =60 °C,AH=1 mm/m
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Figure 3.9 Production temperature for each scenario as a function of operation
time with Q= 1501/s, T, .= 60 °C, AH = 1 mm/m
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The cold region formed expands over time and becomes intense in fractures due to higher
fracture permeability. For all the cases studied, at the end of the production, the temperature
at the production well remains above 150 °C, which is good for an operation with an organic

Rankine cycle.

The final temperature reached after 40 years is noted Tens, the thermal breakthrough time is
designated t»r, Weibr 1s the effective electric power at the thermal breakthrough time, Weiend is
the effective electric power at the end of the production and the average effective electric
power is designated Weravg. For each scenario, the values of Tena, tor, Weiavg and the reduction
¢ of the produced fluid temperature drop in percentage at the end of the production are

calculated for each scenario (Table 3.4).



Table 3.4 Production temperature, thermal breakthrough and average
effective electric power over 40 years for each scenario

Scenario | Ty tor Tena | Weipr | Wetend | Wetavg | ¢ (%)
(°C) | (vears) | (°C) | (MW) | (MW) | (MW)
1 170.44 | 20.1 | 166.0 | 9.82 9.22 9.66 1.13
170.15| 155 |164.2| 9.78 8.99 9.54 2.20
169.68 9.8 159.8 | 9.72 | 842 | 9.19 4.82
170.30 | 18.2 | 165.1| 9.80 | 9.11 9.61 1.66
16993 | 13.0 |162.0| 9.75 8.70 9.39 3.51
170.12 | 159 |164.0| 9.78 | 896 | 9.53 2.32
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Figure 3.10 Evolution of effective electric power for each scenario during the 40-year
period as a function of operation time with O = 1501/s, T, .= 60 °C, and AH = 1 mm/m
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Average electrical power of 9.66 MW, 9.54 MW, 9.19 MW, 9.61 MW, 9.39 MW and
9.53 MW are obtained for scenarios 1, 2, 3, 4, 5 and 6, respectively (Figure 3.10 and
Table 3.4). It is easy to deduce that the first scenario gives the best effective electric power.
By injecting the fluid on 100 m in the 4 reservoir layer at the injection temperature of 60 °C
with a volume flow rate of 150 I/s, an average electrical power of 9.66 MW is obtained and
the average production temperature reached 166 °C after 40 years of operation. According to
Garnish and Shock (Baria et al., 1999), the reservoir exploitation must cease when the initial
fluid temperature production drops by 10%. In this work, the temperature drop of 1.13% is

acceptable.

The spatial distribution of the fluid pressure and the streamlines are plotted for each scenario

during the 40-year production period (Figure 3.11).
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Figure 3.11 Spatial distribution of fluid pressure and streamlines at operation
time 7 =40 years with O, =150 I/s, 7, = 60 °C, AH = 1 mm/m
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Figure 3.12 Evolution of water flow impedance for each scenario during the
40- year period as a function of operation time with O, = 150 1/s, 7, . = 60 °C,

inj
and AH = 1 mm/m

It is shown that the pressure in the EGS reservoir is higher near the injection well and
declines rapidly from the injection well to the production well. Around the production well,

the pressure varies slightly.

An important EGS reservoir performance indicator is the reservoir flow impedance
Zr (MPa/(kg/s)) characterizing the pressure drop required to circulate a unit mass flow rate
through the reservoir. The higher the reservoir flow impedance, the greater the pumping
power and the water losses (Tenzer, 2001). The reservoir flow impedance includes the
impedance of the injection well, that of the production well and the main impedance of the

reservoir (Murphy et al., 1999).



92

The flow impedance Zk is calculated as follow (Zeng, Su et Wu, 2013):

, PPy,
R (3.24)

pro

where Pinj is the average injection pressure, Ppro 1s the average production pressure, 1y, the

production mass flow rate. The evolution of water flow impedance for each scenario during

the 40-year period is displayed as function of operation time (Figure 3.12).

For a commercial project, the reservoir flow impedance could be less than 0.1 MPa/(kg/s)
(Baria et al., 1999; Murphy et al., 1999; Schill et al., 2017), but Evans suggested that the
reservoir flow impedance value could be limited to 0.2 MPa/(kg/s) (Evans, 2010). The
average reservoir flow impedance for each scenario is thus computed and scenarios 1, 5, and
6 show acceptable values (Table 3.5). The best average effective electric power is obtained in

the case of scenario 1.

Table 3.5 Average reservoir flow impedance Zz for each scenario

Scenario
1 2 3 4 5 6
Zr (MPa/(kg/s)) | 0.222 | 0.286 | 0.491 | 0.192 | 0.231 | 0.191
Weiavg (MW) 9.66 | 9.54 | 9.19 | 9.61 | 9.39 | 9.53

Simulation results

The Soultz-Sous-Foréts EGS reservoir flow impedance is 0.2 MPa/(kg/s) (Murphy et al.,
1999; Zeng, Su et Wu, 2013; Zeng et al., 2013), which shows that the results of this study are

acceptable.

3.6.1 Sensitivity analysis

A sensitivity analysis on the production temperature and the effective electric power was

performed based on the proposed model. The influence of the following parameters was
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investigated with the best scenario (scenario 1): the fracture aperture, the distance between

fractures, and the fracture thermal conductivity.

The sensitivity of the outlet fluid temperature from the production well and the effective
electric power to the fracture aperture dj, the distance between fractures dists, and the
fracture thermal conductivity ks was analyzed increasing ds from 1x 10° m to 5% 10 m,

dists- from 1x 10 m to 5x 10* m, and ks from 2.56 W/(m.K) to 3.84 W/(m.K) respectively.
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Figure 3.13 Effect of the fracture aperture on the effective electric
power in the case of scenario 1 as a function of operation time with
0,=1501s,T,.= 60 °C, dist =400 m, and AH = 1 mm/m

inj
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Figure 3.14 Effect of distance between fractures on the effective electric
power in the case of scenario 1 as a function of operation time with
0,=1501s, Tl.nj =60 °C, dist =400 m, and AH = 1 mm/m
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Table 3.6 Production temperature, thermal breakthrough and
average effective electric power over 40 years for scenario 1 with
dist =400 m.

Parameters T tor Tond | Werave | ¢ (%)
(°C) | (vears) | (°C) | (MW)
1x10° | 170.8 | 104 |156.74| 9.18 | 6.64

djr (m) 1x107*| 1708 | 10.6 |156.70 | 9.17 | 6.67

5x 10" | 169.8 4.7 154.36 | 8.65 8.06

25 170.65 | 12.2 | 159.73 | 8.82 | 4.86
dists (m) 50 170.60 | 11.6 |159.72| 880 | 4.87
75 170.64 | 11.8 | 159.70 | 8.81 4.88

2.86 170.83 | 10.6 | 156.72 | 9.17 | 6.65
k- (W/(m.K)) | 3.20 170.83 | 104 |156.73 | 9.17 | 6.65
3.84 170.83 | 10.5 |156.72 | 9.17 | 6.65

Under the conditions in this investigation, the results indicate that the distance between
fractures dists and the fracture thermal conductivity ks have a small influence on the

production temperature and the effective electric power (Figures 3.14-3.15 and Table 3.6).

A fracture aperture value less than 0.1 mm has also a slight influence on the production
temperature and the effective electric power in the case of the scenario 1. However, the
increase of the fracture aperture above 0.1 mm leads to the decrease of the production

temperature and the effective electric power.

The thermal breakthrough time declined quickly because the fracture permeability increase
with the fracture aperture, the fluid retention time is shorter and the circulating fluid reached

the production well in a shorter time (Figure 3.13 and Table 3.6).
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3.7 Conclusion

In this study, injection and recovery strategies are explored for a better performance of a
multiple-fracture Enhanced Geothermal System considered for electricity generation over a
40-year period. The best fluid injection option is found by modeling the hydraulic and
thermal processes in the reservoir based on the electrical power and the reservoir flow
impedance. The three-dimensional, heterogeneous, porous and anisotropic permeability

reservoir with three inclined and parallel discrete fractures is modeled.

The results showed that an injection over 100 m in the 4™ reservoir layer gives the best
effective electric power of 9.65 MWe. The production temperature increases from 167.9 °C
to a maximum value of 170.44 °C and then decreases as the injection continues to a value of

166 °C and the reservoir flow impedance is about 0.22 MPa/(kg/s).

The injection strategy of the fluid into the reservoir is an important factor in the development
of an Enhanced Geothermal System and the premature thermal breakthrough is avoided. The
fracture aperture values above 0.1 mm affect the thermal breakthrough time. The distance
between hydraulic fractures of 25 m is very practical and gives interesting results. Analysis
of the injection strategy is essential to the development of an EGS project to avoid premature
thermal breakthrough. The simulated results are highly dependent on the physical properties

of the geological formation and the thermodynamic properties of the geothermal fluid.

The methodology adopted in this article can be applied for all EGS reservoir based on the
data of the site concerned. Our future work will focus on the understanding of the Thermo-
Hydro-Mechanical (THM) response of EGS reservoir to injection and production of
extracted fluid, which is crucial and important to be investigated. The impact of THM model

with fracture deformation on long-term EGS reservoir performance will also be studied.
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3.10 Appendix A: Fluid properties dependent of temperature

Water properties are built in Comsol Multiphysics®. The fluid density is expressed as:

P, =1.0335x107T" —0.0133977 +4.9692T +432.2571, 293.15 K<T<553.15K  (3.A.1)

The fluid dynamic viscosity uy is expressed as a function of the temperature:

U, =1.3799-0.02127 +1.3604x107*T* —4.6454x107"T°

+8.9043x107°7T* -=9.0791x107°T° +3.8457x107"°T° (3.A2)

for a fluid temperature in the range of 273.15 K and 413.15 K, and

U, = 0.0040—-2.1075x10°T +3.8577x10°T* —2.3973%x107"' T° (3.A3)

for a fluid temperature in the range of 413.15 K and 553.75 K.

The variation of isobaric heat capacity is expressed with temperature as:

Cpr = 12010.1471-80.4073T +0.30987> —5.3818%107* 7> +3.6254x107' T* (3.A4)

for a fluid temperature in the range of 273.15 K and 553.75 K.

The variation of fluid thermal conductivity with temperature is given as:
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k= —0.8691+0.00897 —1.5837x107°T* +7.9754%x107° T (3.A.5)

for a fluid temperature in the range of 273.15 K and 553.75 K.
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Joél M. Zinsalo', Louis Lamarche!, Jasmin Raymond?

! Département de génie mécanique, Ecole de Technologie Supérieure, 1100 rue Notre-Dame
Ouest, Montréal (Qc), H3C 1K3, Canada
2 Institut national de la recherche scientifique, Centre Eau Terre Environnement, 490 rue de
la Couronne, Québec (Qc), G1K 9A9, Canada

Published in Applied Thermal Engineering, October 2020

4.1 Abstract

Electricity production from Enhanced Geothermal System (EGS) is faced with premature
thermal breakthrough due to the preferential flow path of the geofluid which is the
consequence of the reservoir heterogeneity. Heat extraction investigation has been performed
with assumptions of no water losses, isotropic and homogeneous reservoir. However, EGS
reservoir is heterogeneous due to the preexistence of natural fractures and different
formations. Water injection under high pressure causes water losses from reservoir
boundaries to surrounding formations. Considering reservoir heterogeneity, permeability
anisotropy, and water losses is required for reliable assessment of heat extraction. These
important aspects were considered in this study and the effects of reservoir heterogeneity,
water losses, wells spacing, wells orientation, regional flow direction, injection temperature
on system performance with a discrete fractures model were analyzed. Neglecting water
losses and assuming homogeneous reservoir overestimate the system performance. The
maximum electric power is obtained for vertical wells with 540 m of wells spacing, the
thermal breakthrough time is 25.6 years, and the average electric power is 9.7 MWe. Water
losses from 0% to 10% lead to a decrease in energy efficiency from 2.4-2.2 to 2.3-2.1. The
regional flow direction from the production well to the injection well improves the system

performance.
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Nomenclature

heat capacity, J.kg'.K!
wellbore diameter, m

fracture aperture, m

well spacing, m

gravity, 9.8 m. s

depth, m

thermal conductivity, W.m™ K!
reservoir permeability

tensor components, m?

fracture permeability, m?

location, m
Length, m
fluid pressure, Pa

volume flow rate, m?. s™!

mass transport between porous rock and fractures, kg. m

time, s

temperature, °C

flow velocity vector, m.s™!
water velocity components
in x, y, z directions, m.s™!
cartesian coordinates, m
thermal power, MW
effective electric power, MW

total pumps power consumption, MW
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reservoir flow impedance, MPa/(kg/s)

Greek symbols

porosity

percentage of water losses

well inclination angle, rad

fluid dynamic viscosity, Pa.s

energy efficiency based on the electric power

pump energy efficiency

density, kg.m™

heat transfer between the porous rock and fractures, W.m™>
geothermal gradient, °C/m

hydraulic gradient, m/m

volume, m?

relative difference comparing the average effective electric
power

heat extraction ratio

Subscripts

Average

thermal breakthrough
effective

end of the operation time
fluid

fracture

ground
heterogeneous
homogeneous

initial

injection
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Max maximum
Pro production
R rock matrix
4.3 Introduction

Sustainable electricity production to meet energy demands of the population with minimal
environmental impact has been the focus of scientific research for decades. In the energy
transition context, deep geothermal energy is an environmentally friendly source of
renewable energy. While tidal, solar, and wind energies depend on weather conditions, deep
geothermal energy provides stable electricity production with Enhanced Geothermal System
(EGS) (Huang et al., 2020; Kharseh, Al-Khawaja et Hassani, 2019; Liao et al., 2020b; Ma et
al., 2019b). In a recent review, Lu (Lu, 2018) predicted exploitable geothermal potential
more than 70 GWe of EGS in 2050 on 18 significant EGS sites in Australia, Japan, European
Union, South Korea and the USA. For further details on EGS development, see Kumari et
Ranjith (2019).

Developing a sustainable EGS requires field tests and numerical simulations to predict the
heat extraction rate and analyze the main factors influencing the system performance
(Tomasini-Montenegro et al., 2017). Zeng et al. (2017) established a numerical model of a
fractured geothermal reservoir with equivalent porous media method. They found that
electricity generation depends on injection fluid temperature and water production rate. The
energy efficiency is affected by different parameters, including injection temperature,
reservoir permeability and water production rate. Zhang et al. (2019a) numerically studied
the heat potential of EGS reservoir over 40 years at Qiabugia geothermal area. Neglecting
water losses from the reservoir, they found that the electrical power and the produced fluid
temperature were sensitive to the lateral well spacing, the injected fluid temperature, and the
injection mass flow rate. Effects of rock porosity, fracture permeability and thermal
conductivity were also analyzed. Chen et Jiang (2015) investigated thermal and hydraulic

processes on heat extraction from homogeneous EGS reservoir, with a multi-well layout.
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They found that the recovery heat is sensitive to the geothermal gradient, to the fluid flow
rate, to the reservoir permeability and to the injection fluid temperature. Chandrasiri
Ekneligoda et Min (2014) conducted a numerical study to determine the optimum parameters
for the outlet fluid temperature of a doublet system in EGS reservoir. They combined outlet
fluid temperature and operation time to obtain the minimum half spacing and fracture length.
Jiang et al. (2016) proposed two well pattern systems to simulate heat extraction from EGS.
They showed that the production wellhead pressure and temperature of their systems are
higher than those of a fractured reservoir of 10.9 MPa and 38.9 °C respectively. Zeng et al.
(2018) established a numerical model of a fractured geothermal reservoir with the multiple
interacting continua (MINC) method. They evaluated electricity generation potential and
found that the fracture spacing, fracture permeability, mass flow rate of produced water, and
injection fluid temperature were the main factors influencing the production performance.
Zhang, Xie et Liu (2019) evaluated numerically heat extraction from EGS by proposing tree-
shaped wells to improve the heat extraction efficiency. They found that the rock matrix
permeability and the injection temperature affected the well’s performance. Zhou et al.
(2019) conducted an analysis of factors influencing the production performance of EGS with
numerical simulations and artificial neural network. They showed that the injection fluid
temperature, the distance between the production well and the injection well, the injection
rate and the fracture permeability affected the production temperature and the heat
production power. Asai et al. (2019) proposed a simplified EGS model to study the effect of

the grid on the produced fluid temperature.

Such investigations were performed neglecting the water losses in the reservoir (Guo et al.,
2020; Shi et al., 2019¢; Yao et al., 2018). Electricity generation from EGS is a complex
concept facing a major challenge which is the premature thermal breakthrough time occurred
at the production well. The thermal breakthrough could shorten the lifespan of the reservoir.
Since reservoir boundaries are usually open, the injection of water in EGS reservoir under
high pressure causes water losses. In fact, not all the quantity of water injected into the
reservoir is recovered at the production well, resulting in inevitable water losses. Most part of

the water is lost through the reservoir boundaries to the surrounding geological formation and
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one part by diffusion in small cracks internal to the reservoir. Although there is possibility of
supplementing water at the injection well, the water lost at the production well has an
indisputable influence on the electrical power produced. An analysis of water losses is
essential for reliable evaluation of the energy potential because the water losses increase with
the increase in the injection pressure. In addition, the water injected into the reservoir passes

through preferential flow paths which are the consequences of the reservoir heterogeneity.

Tester et al. (2006) reported that water losses can be minimized when the fractured volume
does not continue to grow. Cheng et al. (2016b) studied the main parameters affecting the
heat extraction from EGS considering water losses using equivalent porous media method.
They found that lower production pressure enhances the heat extraction and reduces water
loss rate, and production flow rate governs the thermal breakthrough time. To circulate the
injected fluid to the recovery well requires sufficient pressure during the whole heat
extraction process. Although the volume reservoir and the heat extraction surface are
important for improving the performance of the system, water losses are crucial and require

special attention (Huang et al., 2016; Shaik et al., 2011; Zhang, Xu et Jiang, 2016).

Most previous studies ignore the influence of water losses, the reservoir heterogeneity and
permeability anisotropy in extracted heat analysis from EGS. However, an EGS reservoir is
heterogeneous due to different geological formations and the pre-existence of natural
fractures. Deep reservoir heterogeneity has a great effect on the flow in the reservoir,
production temperature and heat extraction (Babaei et Nick, 2019). Huang, Cao et Jiang
(2017) studied the heat performance of EGS considering reservoir heterogeneity with the
equivalent porous media method, neglecting water losses. They showed that heat extraction
performance is strongly affected by the reservoir heterogeneity. Significant progress has been
made in previous investigations. However, several fractured reservoirs were modeled with
the equivalent porous media method and the reservoir was considered as homogeneous,
impermeable and isotropic. In our previous study (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b),
injection and recovery strategies were analyzed by modeling a transient three-dimensional,

heterogeneous, anisotropic permeability EGS reservoir containing three man-made parallel
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inclined fractures, and the effects of the fracture aperture, the hydraulic fractures spacing, and
the fracture thermal conductivity were performed. Analyzing the impact of heterogeneity is
important to properly quantify the heat extraction rate from EGS. The study of the wells
spacing effects is essential because an adequate arrangement of injection and production
wells could improve the premature thermal breakthrough time and reduce water losses. Wells
too close to reservoir boundaries could increase water losses. It is therefore necessary to
determine the minimum and maximum distance between the injection well and the recovery
well. Moreover, the drilling of vertical wells could be impossible depending on the type of
geological formation, hence the use of inclined wells become useful. The influence of well
inclination angle is therefore important. In addition, the direction of the regional flow could
condition the arrangement of the injection well and the production well to optimize the
system performance. In the majority of previous studies carried out on reservoir
heterogeneity effects, a mathematical formula expressing the permeability as a function of
the porosity was often used. In this paper, a methodological approach based on the weighted-
average permeability, the weighted-average porosity, the weighted-average thermal
conductivity, and the weighted-average heat capacity of the reservoir, is adopted to quantify
the effect of the reservoir heterogeneity on the system performance. For this purpose, a
combination of layers was formed and the weighted-average of the properties of the
combined layers was calculated considering 3 cases in which the reservoir is heterogeneous
and one case for homogeneous reservoir. Quantitative analysis of water losses and reservoir
heterogeneity effects was carried out with a discrete fracture model. Finally, by combining
water losses, reservoir heterogeneity and anisotropy permeability effects, we investigate the
influence of well inclination, wells spacing in order to provide maximum and minimum well
spacing for profitable EGS exploitation. The impact of regional flow direction, and water
injection temperature on EGS performance over 40 years of operation was also analyzed.

This work could be useful to EGS industry for realistic estimate of the heat extraction rate.
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4.4 Methodology

The conceptual EGS model of this investigation includes the injection well, the production

well, a fractured heterogeneous reservoir, and three inclined fractures with an irregular shape

as shown (Figure 4.1).
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Figure 4.1 Conceptual model of the Enhanced Geothermal System
and coordinate system

The EGS reservoir consists of five geological granite layers. Located at 5850 m underground,
the reservoir is 700 m X 700 m x 700 m. A natural groundwater flow was induced from the

injection well to the production well by applying a regional flow parallel to x — y plane in

the reservoir.

All geometrical parameters values are indicated in table 4.1.
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Table 4.1 Geometrical and other parameters of the numerical EGS
model (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b)

Parameters Value
Geothermal gradient, t 0.03 °C/m
Open-hole length of both injection and production | 100 m
wells, Linj =Lpro
Wells spacing, dist 500 m
Wells diameter, dwei 0.25m
Location of injection well bottom, Hinj 5750 m
Location of production well bottom, Hpro 5350 m
Injection temperature, 7in/ 60 °C
Hydraulic gradient, AH 0.001 m/m
Ground surface temperature, 7g 8 °C
Fractures spacing, dists 50 m
Fracture aperture, dj- 1x10%m

4.4.1 Mathematical formulation

In order to properly formulate the mathematical model, major assumptions are made as
follows:

1) The geothermal reservoir is fully saturated with single phase fluid which is water
under high pressure in the reservoir. The heat transmission fluid in the reservoir is
in liquid state during the whole extraction process due to the high pressure
prevailing within the EGS reservoir (Ma et al., 2020a).

i1) The fluid flow obeys Darcy’s law.
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vii)

Hydraulic and thermal properties of the granite layers and the fractures are assumed constant

No chemical reaction between rock matrix and fluid occurs, there is no heat

generation and the influence of thermal radiation is ignored.

The geofluid in the reservoir is assumed Newtonian.

The local thermal equilibrium assumption is used.

All the reservoir layers do not have the same properties in all directions with low

porosity and permeability. The permeability is anisotropic in all layers.

The thermo-physical properties of rocks layers are constant and the thermo-

physical properties of fluid flowing in the reservoir are temperature dependent.

during the whole process (Table 4.2).

Table 4.2 Thermophysical properties of rock layers and each fracture (Zinsalo, Lamarche et
Raymond, 2020b)

Layers/ k p Cp £ K (m?)

Fracture | (W/m.K) | (kg/m®) | (J/kg.K) - K.\ Ky, K,,
Layer 1 3.0 2450 1000 | 0.001 | 1.0x107'® | 1.01x10"® | 1.1x10°!'8
Layer 2 3.2 2500 950 0.01 | 7.0x10°15 | 5.8x107"° | 6.0x10"°
Layer 3 3.4 2580 930 0.02 | 6.8x10°1° | 8.0x107" | 3.11x10
Layer 4 3.5 2600 920 0.05 | 3.1x10" | 4.0x10 | 6.0x10
Layer 5 3.5 2650 900 0.002 | 1.2x10® | 1.4x10" | 1.1x10°'®
Fracture 3.2 1200 900 0.6 Calculated with cubic law

The flowchart of this investigation is illustrated in Figure 4.2 and Figure 4.3 displayed the

calculation procedure considering each reservoir case.
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Figure 4.2 Flowchart of this study
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Figure 4.3 Calculation procedure

Based on the above major assumptions, the governing equations are formulated as follow:

Mass Conservation in the porous matrix
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The fluid flow through the molecular interstices within the porous matrix is described by

mass balance as follows (Gong et al., 2020; Song et al., 2018):

9 (8p ,.) _
T*'V-(P,/-V) ==3S, 4.1)
Momentum conservation equation in the porous matrix

The fluid flow through the reservoir is described by 3-D Darcy’s law written as (Salimzadeh
etal., 2018):

H(VP+p,g) 4.2)

The effective permeability tensor I?res for laminar and three-dimensional flow in the
reservoir, Ky, Ky, and K,, denote the reservoir permeability components along the

principal axes:
0 0

K, 0 (4.3)
0 K.

Energy conservation equation in the porous media

The heat transfer in the porous media is governed by (Salimzadeh et al., 2018; Song et al.,

2018):

9 —
5[(% ), T|+(pe,), 7-VT =V (k,VT)-y 4

where ¥ is the advective-diffusive heat exchanged between the porous media and the

fractures, expressed as:
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v=n|-V(k,T)+(pC,) TV | (4.5)

and,
ky=(1-¢€)k, +ek, (4.6)
(pcp)@_ff :(1_€)<pcp)r+€(pcp)f (4.7)

Governing equations through the fractures within the porous matrix

The following equations are used to model the fluid flow and heat transport in the fractures in
two dimensions within the porous matrix (Gong et al., 2020; Salimzadeh et al., 2018; Song et

al., 2018; Yao et al., 2018):

o(d; £, p;)

o +V.(d, p,7;)=S, (4.8)

of which the term Sy, is the fluid exchanged on the fracture surface between porous rock and

fractures (Sun et al., 2017):

K, opP

S =—p.
Pr7u, on (49)

fr

I_/fr =—&(V P +pf§)

u, VO (4.10)

where Kg,. is the rough fracture equivalent permeability calculated with cubic law (Han et al.,

2019; Zambrano et al., 2019):
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2
d?

K, = (4.11)
mon2f

in which f is the fracture roughness factor equal to 1.6.

The energy equation through the fractures is given by (Cheng et al., 2016b; Shi et al., 2019a;
Song et al., 2018):

0 .
Sd,pe,) ,, T]vd, (0e,), Vi VT =V, (d iy, VT) by (4.12)

where,
ko =(1=€; )k, + €.k, (4.13)

(pCp )eﬁ”,fr = (l_gff)(pcl7 )fr + gﬁ‘ (pcp )f (414)

The water loss 6 during the whole energy extraction for a doublet system is calculated as a

percentage (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b):

n./l 1o

inj
where 1, ; and 1y, are the injection flow rate and production flow rate, respectively.

The heat production power is computed as follows (Asai et al., 2018; Samin et al., 2019;

Song et al., 2018; Willems et al., 2017; Xia et al., 2017; Zhang et al., 2014):
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1 Lpro
th _L_ I fpra v, pro pf plaT(l t)dl_L_ I pf inj vm] pf inj lnj dl (416)
0

pro inj 0
where @, o 18 the production volume flow rate, @, ;,; is the injection volume flow rate and

T(1,¢) is the temperature of the production well at location /(x,y,z) and at time ¢.

The effective electric power is calculated assuming that the maximum useful work is
converted to electric power. Sanyal and Butler (Sanyal et Butler, 2005b) proposed the

effective electric power formula based on the second law of thermodynamics:

T
W, = 0-45£1 —T—O] W (4.17)

pro

where 0.45 denoted the utilization efficiency factor of conversion from useful work to
electric energy (Yao et al., 2018), (Sanyal et Butler, 2005b), (Zeng et al., 2013), (Zeng, Su et
Wu, 2013), Tpro was the absolute production temperature, and 7o denoted the absolute heat

rejection temperature assumed equal to 288.75 K (Sanyal et Butler, 2005b).

Neglecting the energy losses through the injection and the production ducts, the energy
consumption of the injection and production pumps is calculated respectively as follows

(Zeng, Su et Wu, 2013; Zhang et al., 2014):

Qv,in' (Rn _pngin')
WPumpl = - (/77 - (418)
P

Qv, ro (png ro _Pro)
WPumpZ = - ) 77 - - (419)
P

and the total power consumption of pumps is deduced:
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W, =W

Pumpl

+W,

Pump?2

(4.20)

ump =

where Npymp1 = Npumpz = 80% is the pump efficiency (Cheng et al., 2016a), Hiy the

injection well depth, and H,r, denoted the production well depth.

The energy efficiency 7,; based on the electrical power, which is the ratio of the electrical
power to the total power consumption of injection and production pumps, is calculated as

follows (Zeng, Su et Wu, 2013; Zeng et al., 2013; Zeng et al., 2016a; Zeng et al., 2016c¢):

1
0.45 {1 - TOJ w,
n,= = (4.21)
WPump
4.4.2 Boundary and initial conditions

The above governing equations are solved under initial and boundary conditions as follows.
The initial reservoir temperature T;,;;(2) increases linearly with the reservoir depth z and is

expressed as:
Y;n”(z)zTgr—TX(—z) (4.22)
where the depth z is in kilometers and T = 30 °C/km is the geothermal gradient.

The initial reservoir pressure is hydrostatic and varies with the reservoir depth and the fluid

density.
Injection well: injection temperature and mass flow rate were imposed.

t>0, T)=T,, m,()=m, (4.23)
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Production well: outflow boundary condition considering water losses

t>0, —n-(~k,VT)=0, m,, =(1-5)m,, (4.24)

Top boundary of first layer and bottom boundary of fifth layer:
t>0, —n-(~k,VT)=0, —n(p,V)=0 (4.25)

All the vertical reservoir boundaries: open boundary condition was applied to model heat

flux across vertical boundaries of the reservoir:

.~ ., P=pg(-AHxx-2z) (4.26)

where 71 is the vector normal to the boundary concerned.

4.5 Validation of thermo-hydraulic numerical model

The reliability of the thermo-hydraulic numerical model established has been tested in our

previous paper (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b).

4.6 Numerical implementation

The proposed model couples thermal and hydraulic processes in the reservoir for a doublet
enhanced geothermal system with finite element method in Comsol Multiphysics® 5.4. The
fluid is injected into the fourth layer of the reservoir and the fluid recovery is done in the

second basal layer of the reservoir (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b).

Both injection and production wells are meshed with 1D-elements, the fractures 2D-elements

and the reservoir layers with tetrahedron elements. The effect of the mesh on the numerical
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results is verified with 3 different meshes computing the production fluid temperature over

40 years with time step set at 0.1 year (Figure 4.4).

Each mesh comprises N1 tetrahedral elements, N2 triangular elements, N3 linear

unidimensional elements.

171 T T T T T T T
—— Mesh 1

170

169 I
&)
<
2168 .
&Q
L6% T NI N2 N3 Computation time 1
Mesh 1 55081 6400 812 12932
Mesh2 62623 13133 1071 133185
161 Mesh3 85180 14321 1166 18607 s
165 1 . 1 . .

0 5 10 15 20 75 30 35 20
Time (years)

Figure 4.4 Effect of meshes on the production temperature as a function of
operation time with O, =150 Us, T}, ;= 60 °C, dist = 500 m, and AH = 1 mm/m

The numerical results of mesh 2 and mesh 3 show the convergence and the computation time
of mesh 2 is shorter. Thus the mesh 2 is adopted and the layers are meshed with normal
tetrahedral element size, the fractures with triangular extra fine element size, and the

injection and production wells with unidimensional extra fine element size (Figure 4.5).
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Figure 4.5 Mesh of the EGS model

4.7 Results and discussion

A parametric study was performed over a 40-year period in order to analyze the influence of

the reservoir heterogeneity, water losses, well spacing, and well inclination on the produced

fluid temperature and on the effective electric power.

4.7.1 Effects of reservoir heterogeneity

In this section, the reservoir heterogeneity effects on the production temperature and the

effective electric power are investigated during the whole extraction process. For this

purpose, seven criteria are defined:

e The production temperature 7, computed as follows:
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Tpm = (427)

in which Lpr is the production length, and 7(/,#) is the temperature of the production

well at location /(x,y,z) and at time ¢.

The production temperature drop {(¢)is calculated as follows (Han et al., 2020;

Huang, Cao et Jiang, 2017):

T -T
iy T T ()

(4.28)

pro,max inj

in which Ty, max denotes the maximum temperature at the production well.

For profitable production, the acceptable production temperature drop is between 5%

and 15% (Han et al., 2020; Huang, Cao et Jiang, 2017).

v is the relative difference comparing the average electrical power in the

homogeneous case to that in the different heterogeneous cases calculated as follows:

VVel,av, - W;l,av,, "
Y =100x - - (4.29)

el »@Vhom

where W, and W, 4y, are the average effective electric power in the

Lavhom

homogeneous case and in the heterogeneous case respectively.

The production pressure Ppro calculated as:
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P(L,t)dl
By =~ (4.30)

pro

~
oct—1%
N

where Lpro 1s the production well length, P(/,¢) is the pressure of injection well or

production well at location /(x,y,z) and at time .

The pressure drop created by circulating a unit mass flow of water through the
reservoir called flow impedance of the reservoir is computed as follow (Zeng, Su et

Wu, 2013):

RET T (4.31)

where 1, the production mass flow rate, Ppro is the average production pressure, and

Pinj 1s the average injection pressure calculated as:

Py=t— (4.32)

The effective electric power W,; (éq. (4.17))

and the heat extraction ratio y calculated as follows (Song et al., 2018):

L Alpe m,mt—Tmm)dg

Japepr (T =T, ) a2

(4.33)
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where the numerator expressed the thermal energy extracted from the reservoir, the
denominator denoted the stored thermal energy, T;,;; the initial reservoir temperature,
T(t) was the temperature of the EGS reservoir at time ¢, and  was the reservoir

volume.

Fanchi (2010b) reported that the rock matrix properties vary spatially from one scale to
another and their values are functions of averaging volume. Fitch et al. (2015) defined
heterogeneity as the variability on a specified scale of a petrophysical property or a
combination of petrophysical properties in space and/or in time. Among these petrophysical
properties are the permeability, the porosity, the fluid saturation which depend on the
distribution of physical and chemical properties of the rock and the working fluid but also on
the mineralogy, the sedimentary tissue or the pore size (Fitch et al., 2015). It appears that the
reservoir heterogeneity is the variation above a certain level of the reservoir petrophysical
properties or a combination of them. There are several methods for quantifying the effects of

the reservoir heterogeneity.

Our approach in this investigation is to form a combination of reservoir layers and calculate
their petrophysical properties using a weighted average. Thus, four different cases H1, H2,
H3 and H4 were investigated as shown in figure 4.6:

e Case H1: In the first heterogeneous case, layers 1, 2, 3, 4, and 5 were not combined
(Figure 4.6.a).

e Case H2: In the second heterogeneous case, layers 3 and 4 are both combined, and
the permeability is averaged considering layers 3 and 4 as parallel layers
(Figure 4.6.b).

e (Case H3: In the third heterogeneous case, the layers 2, 3 and 4 are combined
(Figure 4.6.c).

e (Case H5: The fourth case is the case corresponding to a homogeneous reservoir, in

which layers 1, 2, 3, 4 and 5 are both combined (Figure 4.6.d).
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Figure 4.6 Four cases studied showing the reservoir heterogeneity a) Case H1,
b) Case H2, c¢) Case H3, d) Case H4

Weighted-average permeability of parallel combined layers was calculated as follows

(Ahmed, 2010; Fanchi, 2010a; Ganat, 2020a; Porges, 2006; Tiab et Donaldson, 2016):

n

YK -Q
=1

Kav= l
Q

t

(4.34)

where (; is the volume of each layer, (), is the total volume of combined parallel layers, and

K; is the permeability calculated as follows (Cheng et al., 2016b):
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K, =|K.+K)+KZ (4.35)

All other combined layers parameters were calculated with weighted-average (Ganat,

2020b):

£, =" — (4.36)

k= (4.37)
t
P 'Qi
Po =" (4.38)

R = ua— (4.39)
The volume of each layer is calculated as follows:
Q = ULZ dxdydz (4.40)

and the results are displayed in Table 4.3 (Case 1).

All weighted-average properties of layers and combined layers are displayed in table 4.3.
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Table 4.3 Thermophysical properties of model units for four simulations to

investigate reservoir heterogeneity effect

k P Cp € K Q;
Case HI (WmK) | (kg/m®) | (J/kgK) | - (m?) (m’
Top Layer 1 3.0 2450 1000 0.001 | 1.79x107'® | 4.87x10’
layer
Layer 2 3.2 2500 950 0.01 | 1.09x10"* | 8.26x10’
Middle | Layer 3 3.4 2580 930 0.02 |3.33x10™ | 9.85x10’
layers | Layer 4 3.5 2600 920 0.05 | 7.85x10" | 7.35x10’
Bottom | Layer 5 3.5 2650 900 0.002 | 2.15x107" | 3.97x10’
layer
Fracture 3.2 1200 900 0.6 Calculated -
with cubic
law
Case H2 k p Cp £ K
(WmK) | (kg/m’) | (/kgK) | - (m?)
Top Layer 1 3.0 2450 1000 0.001 1.79x10™"®
layer
Middle | Layer 2 3.2 2500 950 0.01 1.09x10"
layers | Layer 3.44 2589 926 0.033 5.24x107"
3+4
Bottom | Layer 5 3.5 2650 900 0.002 2.15x107"®
layer
Fracture 3.2 1200 900 0.6 Calculated with cubic
law
Case H3 k p Cp € K
(WmK) | (kg/m’) | (J/kgK) | - (m?)
Top Layer 1 3.0 2450 1000 0.001 1.79x10°'8
layer
Middle | Layer 3.36 2560 933.6 0.025 3.90x10™
layers 2+3+4
Bottom | Layer 5 3.5 2650 900 0.002 2.15x10°"8
layer
Fracture 32 1200 900 0.6 Calculated with cubic
law
Case H4 k p Cp € K
(WmK) | (kg/m’) | (J/kgK) | - (m?)
Single | Layer 3.33 2554.7 939.1 0.02 2.89x10
layer 1+2+3
+445
Fracture 3.2 1200 900 0.6 Calculated with cubic

law
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A quantitative analysis of the effects of heterogeneity with the discrete fracture method is
therefore carried out. The practical approach proposed can be applied knowing the
measurement data of rock properties. Homogeneous case results were compared to those of
three heterogeneous cases based on different configurations shown in figure 7 with

n,, =147.5 kg/s, T, = 60 °C,AH =0.001 m/m, dist =400 m, § = 10% and parameters

nj
given in table 3. Spatial distribution of produced fluid temperature and streamlines at

production time ¢ = 40 years is plotted (Figure 4.7).
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Figure 4.7 Spatial distribution of production temperature and streamlines with
n,, =147.5 kg/s ,AH=0.001 m/m, ij =60 °C, dist =400 m, ¢ = 40 years,

6 = 10%, and 6 = 0° for different cases studied a) Case H1, b) Case H2, c)
Case H3, and d) Case H4
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It is found that the behavior of the flow is eccentric in cases H1, H2 and H3 where the
reservoir is heterogeneous. The streamlines are much tighter in case H3 due to the reservoir
heterogeneity. The fluid circulating in the reservoir is constrained by the heterogeneity of the
reservoir, this is justified by the variability of the rock properties from one layer to another.
The comparison of the production temperature and the electrical power for cases studied was
displayed in Figures 4.6-4.7. It is readily found that the fluid temperature at the recovery well
and the electrical power are higher in the case H4 corresponding to the homogeneous
reservoir. However, it should be noted that the fluid temperature at the recovery well and the

electrical power in case H4 where the reservoir is assumed homogeneous are lower.

170

L 1 1

0 5 10 15 20 25 30 35 40
Time (years)

150 1 1 1

Figure 4.8 Effect of reservoir heterogeneity on the production temperature
over 40-year period under m,,; =147.5 kg /s, dist=400m, T, =60 °C,

inj
AH=0.001 m/m, § = 10%, and 8 = 0°
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At the end of the production, the absolute difference in production temperature in the case of
the homogeneous reservoir (H4) compared to that obtained in the case of the heterogeneous

reservoir H1, H2 and H3, is respectively 3.9 °C, 6.7 °C and 4.7 °C.

10.0 r T T T T T T

8.01

0 5 10 15 20 25 30 35 40
Time (years)

Figure 4.9 Effect of reservoir heterogeneity on the effective electric
power over 40-year period under 7, =147.5 kg /s , AH = 0.001 m/m,

T,,= 60 °C, dist =400 m, § = 10%, and 6 = 0°

With regard to the average electrical power during the whole heat extraction, the absolute
difference is 0.48 MW, 0.83 MW and 0.58 MW respectively. Although the properties of the
rock vary from one layer to another, the small difference obtained is explained by the small
variation in the properties of the rock used in this investigation. None of these criteria can
allow us to deduce the best performing case. Then, we compared the produced fluid

temperature drop ¢ as a function of the operation time for different studied cases with
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m,,, =147.5 kg/s, dist = 400 m, AH = 0.001 m/m, § = 10% T, =60 °C, and 6 = 0° as

12{)

shown in 4.10.

16 '1 T T T T T T T T
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Figure 4.10 Comparison of the production temperature drop ¢{(z) over 40-
year period for different cases studied with 71, =147.5 kg/s , dist = 400 m,

T,,=60°C,AH=0.001 m/m, § = 10%, and § = 0°

Fluid pressures along the path AB connecting the injection well and the production well are
plotted for all the cases studied (Figure 11). The path AB is chosen so that the point A with
coordinates (150 m, 350 m, -5750 m), is located at the injection well bottom and B of
coordinates (550 m, 350 m, -5380 m) is located at the production well bottom. It is shown
that the pressure in the reservoir varies at the beginning steps of production around the
injection well and rapidly declines from the injection well to the production well for different

heterogeneity cases studied.
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In table 4.4, v is the thermal breakthrough time denoting the time at which the production

temperature begins to decline, 7enq is the production temperature at the end of the production,

Weiav is the average electrical power, and Ppro,av the average production pressure. The values

of Y, tvr, Tbr, Tend, Welav, ZR, ZRav, and Pproav are calculated (Figure 4.11-4.12, Table 4.4).

Table 4.4 Simulated results comparison to quantify reservoir heterogeneity effect
=60 °C, AH =1 mm/m, dist =400 m, and 6 = 0°

with § = 10%, O, =1501/s, T,

v

nj

Tor Tend thr Wel,av )4 ZRr ZR,av P, pro,av
Case | o0y | °0) | ears) | um) (%) | (MPa/(kg/s)) | (MPa/(kg/s)) | (MPa)
Hl |170.96|156.65| 11.6 | 9.19 9.1 0.19-0.24 0.22 32.0
H2 |171.06|153.89| 10.5 | 9.01 | 26.7 0.20-0.27 0.26 31.8
H3 |17027(155.89| 11.7 | 9.12 | 156 0.11-0.19 0.18 45.1
H4 |169.01|160.56| 14.2 | 9.28 Reizr:é“’e 0.12-0.21 0.20 44.5

The reference case is H4 corresponding to the homogeneous reservoir. The

heterogeneity has a significant impact on the EGS performance.

reservoir
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Figure 4.11 Effect of reservoir heterogeneity on the pressure
distribution along a cut line AB from injection well to the production
well at ¢ = 40 years with n,, =147.5 kg/s,dist=400m, T, .= 60 °C,

inj
AH=0.001 m/m, § = 10%, and 8 = 0°
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Figure 4.12 Effect of reservoir heterogeneity on the reservoir flow impedance
during the whole process with i, =147.5 kg/s , dist =400 m, T, = 60 °C,

inj
AH=0.001 m/m, § = 10%, and 8 = 0°

The reservoir flow impedance increases with time because, as the production goes on, the
reservoir temperature drops with time, then the fluid viscosity decreases (Figure 4.12). The
flow resistance increases and the injection pressure would increase hence the increase of the

reservoir flow impedance obtained in Figure 4.12.

From the results of the numerical simulation based on the first six criteria defined, it is not
possible to deduce which of the cases studied is more heterogeneous. From case H1 to case
H4, the petrophysical properties of the reservoir varied, distinguishing the degrees of
heterogeneity of the reservoir. The heat extraction ratio as formulated in equation (4.33)
shows that it effectively depends on the petrophysical properties of the reservoir. Heat
extraction ratio is also a function of the reservoir temperature which also depends on the

thermophysical properties of the flowing fluid. So the heat extraction ratio depends on the
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petrophysical properties of the reservoir and the thermo-physical properties of the flowing
fluid. It is for this reason that the criterion based on the heat extraction ratio y adopted is

reasonable. The numerical results found for each case studied are depicted in Figure 4.11.

45'— I I 1 1 1 I 1 I 1 1 1 1 1 I 1 1 1 1 1 I 1 I 1 1 1 1 1 I 1 1 1 1 1 I 1 I I 1 ,«)"
- —m e
40; —H2 /J//// ]
[ —H3 ~ .

- H4 P f

- // =

i P x
30f P 2
¥ 7 .

i // .

X (%) / , .
20f 7 .
10} 1
Ny n

0 1 1 1 L 1 1 1 1 1 L 1 L 1 1 1 L 1 L 1 1 1 1 1 L 1 L 1 1 1 L 1 L 1 1 1 1 1 L L ]
0 5 10 15 20 25 30 35 40

Time (years)

Figure 4.13 Heat extraction ratio for each case studied over 40-year period under
=147.5kg/s , AH=0.001 m/m, T,,=60°C, dist =400 m, 6 = 10%, and

6 =0°

m

inj

Based on the results shown in Figure 4.13, the heat extraction ratio varies from 0-39.4 %, 0-
41.1%, 0-42.9%, and 0-45.3% for cases H1, H2, H3, and H4, respectively. It is readily found
that the case H1 has a higher heterogeneity. Heterogeneity varies from one scale to another
and a numerical simulation helps quantify the heterogeneity effects of a reservoir for
electricity generation. EGS performance could be overestimated by assuming that a reservoir

is homogeneous. The heterogeneity of the reservoir has a great effect on the heat extraction
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and should be quantified to properly evaluate the heat extraction potential from EGS. The
more heterogeneous the reservoir, the lower the heat extraction ratio and this result confirms
that found by Wang et al. (2019a). The importance of the reservoir heterogeneity on the

energy efficiency is shown in Figure 4.14.

4-0 T T T T T T T T T T T T T T T T T T T
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Figure 4.14 Effect of reservoir heterogeneity on energy efficiency over 40-year period
under 1, =147.5kg/s, dist=400m, T, .= 60 °C, § = 10%, and AH = 0.001 m/m

inj inj
The energy efficiency values are in range of 3.97-1.54, 3.02-1.37, 2.15-1.27, 2.04-1.15 for
cases H1, H2, H3 and H4, respectively. It is readily found that the energy efficiency is higher
in the case of the most heterogeneous reservoir, at least for the specific parameters used. This
finding is consistent with the result of Zeng (2019). This suggests that our simulation results
are reliable. The highest energy efficiency obtained in the case of heterogeneous reservoir is

not sufficient to declare it the most efficient because the heat extraction ratio is lower in the
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case of heterogeneous reservoir. The heat extraction ratio expressing the ratio of the extracted
thermal energy from the reservoir by the thermal energy stored in the reservoir is better
suited to quantify the effect of the reservoir heterogeneity. From the results obtained for the
heterogeneous reservoir cases, the HI1 case presents the highest heterogeneity. The analysis

of other factors influencing the heat production is based on case H1.

4.7.2 Effects of water losses

The influence of water losses on the production temperature is shown (Figure 4.15). For
commercial objectives, according to Garnish and Shock (Baria et al., 1999), water losses

must be lower than 10%.
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Figure 4.15 Effect of water losses on the production temperature over 40-
year period under 71, =147.5 kg/s , dist =400 m, T, ;= 60 °C, 6 = 0° and

inj
AH=0.001 m/m
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In this study, the water losses § vary of 0% to a maximum value of 10% for parametric
study. The initial production temperature value is 167.9 °C. It is found that, in all cases
studied, the produced fluid temperature increases from its initial value 167.9 °C until it
reaches 171.0 °C at 11.0 years, 171.0 °C at 11.3 years and 171.0 °C at 11.6 years of
breakthrough time for 0%, 5% and 10% of water losses respectively. The production fluid
temperature decreases thereafter to 165.5 °C, 165.7 °C and 165.8 °C respectively for 0%, 5%
and 10% of water losses. The effect of water losses is less significant on the production
temperature in the first 13.2 years of production. The produced fluid temperature reduces by
4.9%, 4.8%, 4.7% respectively for the reference case (6§ = 0%), 6 = 5% and § = 10% at

the end of the production time.

The sensitivity on the electrical power to the water losses is also investigated (Figure 4.16).

11.5
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Figure 4.16 Effect of water losses on electrical power over 40-year
period under 7, =147.5 kg /s, AH=0.001 m/m, T;,. = 60 °C,

inj
dist=500m, and 8 = 0°
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In the reference case (no water losses 6 = 0%), the electrical power increases slowly from
10.5 MW to a maximum value of 11.0 MW, and decreases to a minimum value of 8.9 MW at
the end of the production. This decrease occurs because the cold region expands towards the
production well. The electrical power, in the case of 5% of water losses, increases from
10.0 MW to 10.45 MW and decreases to 8.46 MW at the end of the operation. In the case of
10% of water losses during the whole production time, heat extraction rate increases from
9.47 MW to a maximum value of 9.89 MW in the first 11.6 years and decreases to a
minimum value of 8.02 MW at the end of the operation. Neglecting water losses can
overestimate the heat production potential from EGS reservoir. In table 4.5, the thermal
breakthrough time #, the average production fluid temperature 7% at the breakthrough time

thr, the average production fluid temperature Tena at the end of simulations, the reduction ¢ of

the produced fluid temperature in percentage at the end of the production, the range of

effective electric power We,, the average effective electric power Weiav are given.

Table 4.5 Water losses, production temperature, thermal
breakthrough time and effective electric power over 40 years
with dist = 500 m

) Tor Tend tor 4 Wel Wel,av
(%) °0O (°C) | (vears) | (%) (MW) (MW)
0 170.47| 165.52| 18.6 | 4.48 | 10.92-10.17 | 10.71
1 170.46| 165.57| 19.0 | 4.43 | 10.81-10.08 | 10.6
2 170.46| 165.60 19.0 | 440 | 10.70-9.98 | 10.49
3 170.46| 165.61| 19.1 | 439 | 10.59-9.88 | 10.39
4 170.45| 165.64| 194 | 435 | 10.48-9.78 | 10.28
5 170.45| 165.68 19.5 | 432 | 10.37-9.68 | 10.18
6 170.45| 165.72| 193 | 4.28 | 10.26-9.59 | 10.07
7 170.45| 165.74| 193 | 426 | 10.15-9.49 | 9.96
8 170.45| 165.78| 19.3 | 423 | 10.04-9.39 | 9.86
9 170.44| 165.82| 19.7 | 4.18 | 9.93-9.29 9.75
10 170.44| 165.85| 199 | 4.15 9.82-9.19 9.65
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The effect of the water losses on the average flow impedance of the reservoir was discussed

as shown in Figure 4.17.
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Figure 4.17 Reservoir flow impedance as a function of water losses with
m,, =147.5kg/s, dist =500 m, T, ;= 60 °C, and AH = 0.001m/m
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The average reservoir flow impedance over 40-year period varies linearly with the water
losses according to the equation Zz,,(6) = 0.0873- 6 + 0.2135 MPa/(kg/s). The
increased water loss leads to the increase of the reservoir impedance. Based on the equation
(4.31), the decrease in the mass flow rate of the produced fluid would increase the reservoir
flow impedance. However, the greater the water losses, the mass flow rate of the produced
fluid decreases. Therefore, the increase in impedance as the water loss increases is valid. The
values of the reservoir flow impedance found are close to 0.2 MPa/(kg/s) which is the flow
impedance of EGS reservoir at Soultz-sous-Foréts (Schill et al., 2017). This suggests that our

simulation results are consistent with real EGS observations.
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4.7.3 Effects of well inclination angle with respect to the positive z axis

The drilling of geothermal wells is based on the type of geological formation, preexisting
cracks, reservoir pressure so that vertical wells drilling can sometimes be impossible (Moya,
Aldas et Kaparaju, 2018). Directional drilling is an alternative solution (Eren et Suicmez,
2020; Islam et Hossain, 2021). Inclined well concept in EGS industry was used on Pohang
EGS site (Park et al., 2020) and Rosemanoes EGS site (Lei et al., 2019). The orientation of
injection and production wells could be used in EGS industry. For further analysis, the
effects of well inclination angle on the production fluid temperature, the electrical power, the
energy efficiency, and reservoir flow impedance are discussed. The geometrical
configuration of the injection and production wells and the conceptual model in this case are

shown in Figures 4.18a-b.

Inclinati Production well

Injection well

500 m

i 4

b)

700

0 200 400 600
0 a)

Figure 4.18 Schematics of a) conceptual model with directional drilling concept and b)
geometrical configuration of the injection and production wells with inclination angle
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Three different values of well inclination angle 8 = 0°, 8 = 5° and 6 = 10° with respect to
the positive z axis are considered (Figure 4.19-4.20). It is found that the vertical wells lead to
higher produced fluid temperature which increases from 167.9 °C to 170.8 °C in the first
18.5 years, and then decreases to a final value of 165.7 °C at the end of the operation time. In
the case of 5° and 10° of injection well inclination and —5° and —10° of production well

inclination, the produced fluid temperature reaches 165 °C and 164 °C respectively.
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Figure 4.19 Production temperature over 40-year period for different value of
well inclination with i, =147.5 kg /s, AH=0.001 m/m, T, .= 60 °C,

dist=500m, and § = 10%
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From the electrical power curves (Figure 4.19), it is found that the electrical power has the

same trends in all the cases studied. The higher electrical power is found with vertical wells
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in which the electrical power increases from 9.47 MW to 9.83 MW in 19.3 years and
decreases from 9.83 MW to 9.2 MW.

For 8 = 5° of well inclination, the heat extraction rate increases from 9.4 MW to 9.8 MW in
the first 18.6 years and decreases from 9.8 MW to 9.1 MW at the end of operation time. In
the case of 8 = 10°, the effective electric power increases from its initial value 9.34 MW to

9.78 MW in the first 17.5 years and then decreases to 8.96 MW.

0 5 10 15 20 25 30 35 40

Time (years)

Figure 4.20 Effective electric power over 40-year period for different value of well
inclination angle with 71, =147.5 kg /s , AH= 0.001 m/m, dist = 500 m, T,,=

60°Cand 6 = 10%

The results found in this section of the study are justified by the fact that the larger the angle

of inclination of the well, the more the lateral distance between the two wells decreases and
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the retention time of the working fluid would be reduced. The shorter the retention time of

the working fluid, the lower the performance of the system.
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Figure 4.21 Effect of well inclination angle on energy efficiency over 40-year period
under 7, =147.5 kg /s, dist =500 m, T, .= 60 °C, § = 10%, and AH = 0.001 m/m
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The effect of well inclination angle has also an important influence on the energy efficiency
(Figure 4.21). The increase of well inclination angle from 0° to 10° results in a decrease of

the energy efficiency of the EGS from 3.54-2.51 to 2.79-1.76 in the specific case analyzed.

Figure 4.22 depicted the effects of well inclination angle on the reservoir flow impedance
during 40-year production period. The increase of well inclination angle from 0° to 10° leads

to the increase of the reservoir flow impedance of EGS from 0.165-0.216 MPa/(kg/s) to



144

0.180-0.231 MPa/(kg/s). The injection pressure required to circulate the injected fluid in the
reservoir from the injection well to the production well is greater in the case of inclined
wells. In all the cases studied, the increase in the reservoir flow impedance is justified
because the increase of the geofluid viscosity is due to the gradual drop in the temperature of
the reservoir as the production goes on (Zeng et al., 2016b). The evolution of the energy
efficiency and the reservoir flow impedance are similar to those found by Zeng et al. (2018)

and Zeng et al. (2016b) suggesting that our simulation results are reliable.

0.24 T T T T T T T

0.23

0.22

=
]
=

=

[~

=
1

Z, (MPa/(kg/s))

0.19¢ .

0.18} .

0.16 1 1 1 1 1 1 1
0 5 10 15 20 25 30 35 40

Time (years)

Figure 4.22 Effect of well inclination angle on reservoir flow impedance over
40-year period under 7z, =147.5 kg/s,dist=500m, T, .= 60 °C, § = 10%,
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4.7.4 Effects of well spacing

As one of human-controlled parameters, wells spacing is important for optimal heat
extraction considering water losses and reservoir heterogeneity. In this paper, 16 scenarios
were considered to quantify wells spacing effects on the production temperature and the
electrical power. The evolution curve of the produced fluid temperature is shown for

different values of well spacing over a 40-year period (Figure 4.23).
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Figure 4.23 Production temperature over 40-year period for different well spacing
values under 7, =147.5 kg /s ,AH=0.001 m/m, ;.= 60 °C, and § = 10%

1y
For all cases studied, the production temperature increases and reaches a maximum value and
decreases from the breakthrough time to the end of the production. The distance between

injection and production wells has a great effect on the production temperature. The shorter
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the well spacing, the shorter the thermal breakthrough time because the flow paths are
reduced and the fluid retention time is shorted. The evolution of electrical power is illustrated
for 200 m to 500 m of well spacing (Figure 4.24). For all the cases studied, the electrical
power increases slightly from an initial value to a maximum value and then decreases from
the breakthrough time to a minimum value at the end of the operation time (Figure 4.24 and
Table 4.6). When the injection and production wells are close together, the cold water
injected into the reservoir reaches the production well more quickly, and the thermal
breakthrough time is shorter. The consequence is that the rate of heat extraction is low. It is
also not a question of infinitely increasing the distance between wells, it is necessary to

determine an optimal distance between wells to extract more energy from the EGS reservoir.
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Figure 4.24 Effective electric power as a function of operation time for different well
spacing with i, =147.5 kg/s, AH=0.001 m/m, T, .= 60 °C, and § = 10%
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Figure 4.25 Effective electric power as a function of well spacing with
m,, =1475kg/s , AH=0.001 m/m, T,,=60°C,and 6§ = 10%

In Table 4.6, the reduction ¢ of the production temperature in percentage at the end of the

operation time, the thermal breakthrough time 7, the production temperature 75, at thermal
breakthrough time, the production temperature at the end of operation time 7ens, and Werav 1s
the effective electric power averaged over the operation time for different values of distance

between injection and production wells are given.

It is found that the result for the thermal breakthrough time increases with increasing of the
well spacing. However, by increasing the well spacing from 200 m to 660 m, the electrical
power increases and reaches a maximum value. The maximum average electrical power is

9.7 MW at 540 m of wells spacing (Figure 4.25). The greater the distance between wells, the
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longer the fluid retention time and the better the production temperature and the electrical
power. However, the electrical power reaches a maximum value for a given well spacing

after which the system performance begins to decline due to higher loss water.

Table 4.6 Simulation results for different
values of well spacing with 6 = 10%

Well spacing | Tbr tbr Tena | Wetav | {
(m) (°C) | (vears) | (°C) | (MW) | (%)
200 170.69 | 49 |136.0| 7.68 |31.3
250 170.89 | 6.1 141.0 | 8.04 |26.9
300 171.0 7.4 | 146.0 | 843 | 225
350 171.04 | 9.1 |151.3| 883 |17.7
400 17096 | 11.6 | 156.6 | 9.19 | 12.9
431 170.85 | 13.5 |159.7] 9.38 | 10.0
450 170.77 | 145 |161.6 | 9.47 | 83
500 170.44 | 19.8 | 165.8| 9.65 | 4.2
510 170.36 | 20.5 | 166.5| 9.67 | 3.5
520 170.28 | 21.7 |167.2| 9.68 | 2.8
530 170.18 | 23.8 | 167.8| 9.69 | 2.7
540 170.08 | 25.6 | 1684 | 9.70 | 1.5
550 169.98 | 274 |169.4| 9.69 | 0.5
600 169.39 | 40.0 | 168.4| 9.63 | 0.02
650 168.56 | 40.0 | 168.6 | 9.54 | 0.04
660 168.40 | 40.0 |168.4| 9.53 | 0.0

From the simulated results, under the initial and boundary conditions given above, the
minimum well spacing required for economic lifetime was 431 m. When the injection and
production wells are positioned near the boundaries of the reservoir, the water losses were

greater, so the choice of distance between injection and production wells is crucial in the
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design of an EGS. For a large well spacing, a high difference pressure between injection and

production wells is required to circulate the hot fluid to the production well.

4.7.5 Effects of regional flow

In this section, the influence of regional flow on the production fluid temperature and on the
effective electric power is investigated. Two cases are explored. In the first case (Case 1), the
regional flow direction (x-direction) is from injection well to the production well
(Figure 4.26.a). In the second case (Case 2), direction of the regional flow is from the

production well to the injection well (Figure 4.26.b).

> > «— ’ <
— EGS reservoir — -— EGS reservoir |
Regional . ‘ Regional Regional . . Regional
—> _g» G «——
y flow flow flow ¢ <« flow
» > > «— <
a) Casel b) Case 2
‘ Injection well
‘ Production well

Figure 4.26 Top view of EGS reservoir with regional flow

For Case 1, the produced fluid temperature increases slowly with the hydraulic gradient,
from its initial value 167.9 °C until it reaches 170.4 °C at 19.8 years, 170.4 °C at 19.9 years
and 170.4 °C at 18.5 years of breakthrough time for 0 m/m, 0.001 m/m and 0.01 m/m of
hydraulic gradient, respectively. The production fluid temperature decreases thereafter to
165.5 °C, 165.7 °C and 165.8 °C for 0 m/m, 0.001 m/m and 0.01 m/m of hydraulic gradient,
respectively (Figure 4.27).
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Figure 4.27 Production temperature over 40-year period for different value
of hydraulic gradient with m,, =147.5 kg/s, dist = 500 m, T;,. = 60 °C,
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and 6 =10%

The effect of hydraulic gradient when the regional flow direction is from the injection well to
the production well is less significant on the production temperature in the first 18.3 years of
production. The production fluid temperature decreases with the increase of the value of
hydraulic gradient. The regional flow direction from the production well to the injection well
results in improved production temperature. For the first 19.8 years, 20.1 years and 21.0
years the production fluid temperature increases from 167.9 °C until it reaches 170.44 °C,
170.45 °C and 170.46 °C for 0 m/m, 0.001 m/m and 0.01 m/m of hydraulic gradient,
respectively. At the end of the production, the output temperatures were 165.9 °C, 166 °C
and 167 °C, respectively. For AH = 0 m/m, the same results were found in the two cases

studied (Figure 4.28).
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Figure 4.28 Effective electric power as a function of operation time for
different value of hydraulic gradient with 71, =147.5 kg /s , dist = 500 m,

T,,=60°C,and § = 10%

When the regional flow direction is from the injection well to the production well, the
increase of hydraulic gradient from 0 m/m to 0.01 m/m leads to the decrease of the electrical
power. On the other hand, when the direction of the regional flow is from the production well
to the injection well, the electrical power is improved. At the end of the operation time, the
electrical power is 9.10 MW and 9.31 MW for Case 1 and Case 2, respectively with
0.01 m/m of hydraulic gradient.

The direction of regional flow from the production well to the injection well is recommended

because the production temperature and the electrical power are improved.
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4.7.6 Energy efficiency based on the electricity generation (Eq. (4.21))

The energy efficiency profile computed with the generated effective electric power and the

total energy consumption of injection and production pumps is plotted (Figure 4.29).
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Figure 4.29 Energy Efficiency over 40-year period for different values of
well spacing and water losses with 71, =147.5 kg /s , AH = 0.001 m/m

and 7. .= 60 °C
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For all cases studied, the energy efficiency decreases during the heat extraction. The energy
efficiency is greater than 1 meaning the effective electric power is greater than the total
energy consumption of injection and production pumps as found by authors Sun et al. (2017)
and Zeng, Su et Wu (2013). The increase of the water loss from 0% to 10% for 300 m of well
spacing results in a decrease of the energy efficiency of EGS from 2.4-1.4 to 2.2-1.3. In the

case of 400 m of well spacing, the increase of the water loss from 0% to 10% results in a
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decrease of the EGS energy efficiency from 2.3-1.8 to 2.2-1.5. In all cases, the EGS energy
efficiency increases with the well spacing. The reservoir flow impedance profiles were
similar to those of Zeng et al. (2018) and Zeng et al. (2016b), which suggests that our

simulation results were reliable.

4.7.7 Injection temperature 7, effects on the system performance

Water injection temperature is an important parameter in EGS modeling. In EGS, water is
injected at specified injection mass flow rate and injection temperature through the injection
well and the hot fluid is recovered at the production well. For commercial objectives, water
injection temperature is in the range of 60 - 80 °C (Tester et al., 2006; Zeng, Su et Wu, 2013;
Zeng et al., 2013; Zinsalo et Lamarche, 2019). Tester et al. (2006) reported that an injection
temperature lower than 60 °C caused chemical deposition and scaling which could reduce the
system performance. The dependences of the production temperature, the reservoir flow
impedance, the heat extraction ratio, energy efficiency, and electrical power are displayed in

Figures 4.30, 4.31, 4.32, 4.33, and 4.34 respectively.
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Figure 4.30 Production temperature over 40-year period for different value of
injection temperature with iz, =147.5 kg /s , AH = 0.001 m/m, dist = 400 m, and
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Figure 4.31 Reservoir flow impedance over 40-year period for different value of injection

temperature with 7, =147.5 kg /s, AH = 0.001 m/m, dist = 400 m, and § = 10%
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Figure 4.32 Heat extraction ratio over 40-year period for different value of injection
temperature with 71, =147.5 kg/s , AH = 0.001 m/m, dist = 400 m, and § = 10%
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Figure 4.33 Energy efficiency over 40-year period for different value of injection
temperature with 71, =147.5 kg /s , AH = 0.001 m/m, dist = 400 m, and § = 10%
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Figure 4.34 Electrical power over 40-year period for different value of injection
temperature with 7, =147.5 kg /s, AH = 0.001 m/m, dist = 400 m, and § = 10%

It is readily found that, the increase of the injection temperature from 60 to 80°C has a slight
effect on the production temperature. By increasing the injection temperature from 60 to
80 °C, the reservoir flow impedance decreases from 0.190-0.239 MPa/(kg/s) to 0.175-
0.225 MPa/(kg/s), the heat extraction ratio decreases from 0-39.4% to 0-36.9%, the energy
efficiency decreases from 2.76-1.76 to 2.2-1.5, and the effective electrical power decreases
from 9.5-8.0 MW to 7.7-6.4 MW under the conditions in this paper. The slight effect on the
production temperature leads to a small change of the fluid enthalpy at the outlet of the
production well. On the other hand, the increase in the injection temperature has an important
effect on the fluid enthalpy at the inlet of the reservoir, hence the reduction in the electrical
power. As the production continues, the average reservoir temperature gradually decreases,

the fluid viscosity increases, therefore the injection pressure increases, which explains the
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increase of the reservoir flow impedance over the production time (Zeng et al., 2013; Zeng et
al., 2016b; Zeng et al., 2018). By increasing the injected fluid temperature, the fluid viscosity
decreases therefore the injection pressure reduces, hence resulting in a decrease in the
reservoir flow impedance. These results are consistent with those of Zeng et al. (2017), Zhou
et al. (2019), Zeng et al. (2016c), and Lei et al. (2019). The heat extraction ratio decrease by
increasing the injection temperature is in agreement with the finding of Ma et al. (2020b).
The decrease in the reservoir flow impedance leads to a decrease in the power consumption.
The electrical power and the power consumption decreases by increasing the injection
temperature, hence the decrease in the energy efficiency. This result is in good agreement
with Zeng et al. (2019). Since, the increase of the injection temperature leads to the decrease
of the electrical power, and injection temperature lower than 60°C can cause chemical
deposition and scaling, the injection temperature set to 60 °C in this investigation is therefore

reasonable.

4.8 Conclusions

In this study, the performance of multiple-fracture enhanced geothermal system considering
water losses, reservoir heterogeneity and anisotropy permeability is studied by coupling
hydraulic and thermal processes for electricity generation with discrete fracture model. A
methodological approach based on the weighted-average reservoir properties is used to
quantify the effect of the reservoir heterogeneity on the system performance. A sensitivity
analysis over 40-year period was investigated in order to evaluate the influence of the water
losses and reservoir heterogeneity during the whole production. The impact of the well
inclination and the distance between injection and production wells on the produced fluid
temperature, the electrical power and the system energy efficiency were also investigated.
The following conclusions were obtained based on the simulated results made under the

conditions in this paper:

(1) The influence of the water losses on the production temperature is small during the

whole operation time. The produced fluid temperature reaches 165.5 °C and 165.8 °C
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respectively in the reference case (6§ = 0%) and in the case of 6 = 10%. However,
the heat production rate extracted is highly influenced by the water losses in the
enhanced geothermal system reservoir during the operation time. Neglecting of water

losses overestimates the electrical power.

(2) The impact of the reservoir heterogeneity on the EGS performance is significant.

EGS performance could be overestimated by assuming that a reservoir is
homogeneous. The heterogeneity influence of a reservoir could be studied by
calculating the heat extraction ratio as defined by the equation (4.33). The reservoir
heterogeneity varies from one scale to another. With practical approach proposed in
this paper, heterogeneity effects could be quantified properly for electricity
generation from EGS. The absolute difference in electrical power in the case of the
homogeneous reservoir compared to that obtained in the case of the heterogeneous
reservoir H1, H2 and H3, is 0.48 MW, 0.83 MW and 0.58 MW, respectively, in this
investigation. The heat extraction ratio varies from 0-39.4%, 0-41.1%, 0-42.9%, and
0-45.3% for case H1, case H2, case H3, and case H4, respectively. When the level of
reservoir heterogeneity is high, the performance of the system decreases and this
confirms the reality of the cases observed on the EGS sites. A practical approach that

can be applied from data measurements of rock properties is proposed.

(3) The well inclination has a low influence on the produced fluid temperature. The

higher electrical power is obtained in the case of vertical wells in which the electrical
power increases from 9.47 MW to 9.83 MW in 19.3 years and decreases from 9.83
MW to 9.20 MW.

(4) The distance between injection and production wells is very important in EGS

modeling. The greater the wells spacing, the larger the reservoir must be and the
water losses become important. The maximum electrical power is obtained in the case
of 540 m of well spacing and the corresponding thermal breakthrough time is

25.6 years. The minimum well spacing required for economic lifetime is 431 m under
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the conditions in this investigation. The thermal breakthrough time increases with

increasing well spacing which is a key for a successful of EGS development.

(5) The energy efficiency increases as the well spacing increases. The electrical power
can balance the total energy consumption of injection and production pumps. The
increase of the water losses from 0% to 10% for 500 m of well spacing results in a
decrease of the energy efficiency of EGS from 2.4-2.2 to 2.3-2.1. Compared to the
ideal case (water losses neglected § = 0 %), energy efficiency is lower when water
losses are taken into account in EGS modeling. It can be concluded that the neglected
water loss assumption overestimates EGS energy efficiency. On the other hand, when
the direction of the regional flow was from the production well to the injection well,
the produced fluid temperature and the electrical power are improved. The regional

flow has an important influence on the performance of EGS for electricity generation.

(6) The injection temperature increase from 60 to 80 °C has a slight effect on the
production temperature. The increase of the injection temperature leads to the
decrease of the reservoir flow impedance, the decrease of the heat extraction ratio,
and the decrease of the energy efficiency under the conditions specified in this

investigation.

The reservoir heterogeneity depends on the variation of the properties of layers forming the
reservoir. The impact of heterogeneity would be greater when the variations in properties
from one layer to another are greater. Our future work will focus on the influence of reservoir
heterogeneity and water losses on the heat extraction in EGS using COz as transmission fluid
considering the fractures and reservoir deformation in the long term by modeling the thermo-
hydro-mechanical-chemical processes. The results will be compared to those obtained using

water as a transmission fluid in the EGS reservoir.
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4.11 Appendix A: Fluid properties as a function of temperature

The fluid is water and built in Comsol Multiphysics®. The water density is expressed as:

P, =1.0335x107T" —0.013397° +4.9692T +432.2571, 293.15 K<T<553.15K  (4.A.1)

The dynamic viscosity of the fluid pf is expressed as a function of the fluid temperature:

U, = 1.3799-0.02127 +1.3604x107*T* —4.6454x107"T°

+8.9043x107'°7T* =9.0791x107°T° +3.8457x107'°T*° (4.A.2)

if273.15K <T < 413.15K, and
M, =0.0040-2.1075x107° T +3.8577x107°T* - 2.3973x107"' T° (4.A.3)

with 413.15K <T < 553.75K.

The change of isobaric heat capacity is expressed as follows:

Cpr = 12010.1471-80.4073T +0.30987* —5.3818 %107 T° +3.6254x107'T* (4.A4)
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if273.15K <T < 553.75K.
The variation of fluid thermal conductivity with temperature is given as:

k, = —0.8691+0.00897 —1.5837%x10° 7% +7.9754x107°T" (4.A.5)

with 273.15K <T < 553.75K.
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5.1 Abstract

The major challenge in Enhanced Geothermal System is to circulate the injected fluid in most
part of the reservoir. One solution to this problem is to create artificial fractures in the
reservoir and optimally position multiple injection wells and multiple production wells. The
wells layout plays a crucial role and requires investigation. This is the ultimate goal of this
paper in order to extract a sufficient amount of energy and allow the fluid to reach a larger
volume in the heterogeneous reservoir. The results show that a combination of three injection
wells with two production wells provides the best performance. With this well layout, the
output electrical power drops from 10.40-9.40 MW to 6.84-4.53 MW increasing the
injection fluid flow rate in 0.075-0.125 m’/s range because higher the volume flow rate,
greater the water losses. The average production temperature after a 40-year period is
164.8 °C. The injected fluid temperature and the hydraulic gradient have a low influence on
the production temperature evolution and the heat extraction ratio change. Hydraulic gradient
influence on the production temperature is noticeable for a hydraulic gradient value greater

than 10 mm/m.

Keywords: Sustainable energy; Multi-well injection; Multi-well production; Wells layout

optimization; Energy balance; Electricity production.
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5.2 Nomenclature
Afr fracture aperture, (m)
Cp heat capacity, (J/(kg.K))
d wellbore diameter, (m)
g gravity, (9.8 m/s?)
k thermal conductivity, (W/(m.K))
Ky, Ky, Kzz reservoir permeability
tensor components, (m?)
K- fracture permeability, (m?)
n normal direction on the fractures surface
fluid pressure, (Pa)
; volume flow rate, (m?/s)
Qf exchanged mass fluid by the rock with fractures, (kg/(m?. s))
t time, (s)
T temperature, (°C)
v flow velocity vector, (m/s)
u v, w water velocity components
in x, y, z directions, (m/s)
X,V,Z cartesian coordinates, (m)
W, thermal power, (MW)
W effective electrical power, (MW)

T T S M

Greek symbols

porosity

percentage of water losses, (%)
fluid dynamic viscosity, (Pa.s)

density, (kg/m?)
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T geothermal gradient, (°C/m)
& heat transfer between rock and fractures, (W/m?)
AH hydraulic gradient, (m/m)
V: tangential gradient
Subscripts

eff effective
f fluid
fr fracture

ar ground

init initial

inj injection

prod production

r rock matrix

5.3 Introduction

Worldwide energy consumption keeps increasing due to population growth and industrial
development. The twenty-first century is at an intake of an energy transition with the
development of alternatives to fossil fuels. Issues related to the growth in the energy demand
as well as global warming yet have to be resolved. The International Energy Agency is
predicting an annual average energy demand increase of 1.6% until 2035 (Sahu, 2018). The
satisfaction of exponentially growing energy needs could be achieved through out the
development of renewable energies including deep geothermal energy without environmental
impact. The Earth interior contains energy usable as a source of renewable energy to directly
produce heat without heat pumps or generate electricity. Several countries operate this type
of renewable energy to generate electricity. Currently, the main geothermal power plants are

limited in areas of high volcanic activity associated with hydrothermal fluid circulation.
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The EGS concept was developed to extend the geothermal power plant use beyond volcanic
areas. The Enhanced Geothermal System (EGS) technique can transform geothermal energy
into electricity and is a long-term and large-scale sustainable energy development solution
(Guo et al., 2019; Kumari et Ranjith, 2019; Olasolo et al., 2016a), (Mahbaz et al., 2020). This
technique was successfully implemented at Soultz-Sous-Foréts, France (Held et al., 2014).
This EGS technique, based on work conducted at Fenton Hill (Tester et al., 2006), is to
enhance the permeability of crystalline rocks to facilitate economic flow rates and extract
heat in petrothermal systems (Moeck, 2014). In the absence of reservoir stimulation, the
dominating natural heat transfer mechanism in petrothermal systems is conduction. The
objective of EGS is to induce advective heat transfer and potentially develop geothermal
power plant outside of hydrothermal reservoirs, and produce electricity from water
circulating in high-temperature fractured rocks at great depth. Hydraulic stimulation, with
injection of cold water at high pressure, is most commonly used to reopen existing fractures
and increase the permeability. Once a reservoir is created, the circulated water extracts the
heat of the high-temperature rock, and the reservoir becomes more permeable. Our
understanding of heat transfer mechanisms taking place in such complex reservoir is
relatively basic and the factors that can maximize power production, beyond fluid flow rate
and fracture permeability, needs to be better defined to set guides for subsequent reservoirs to
be developed. In that sense, numerical modeling of fluid flow, thermal processes, mechanical
deformation and chemical reaction in synthetic reservoirs allows to test different operation
approaches before being implemented in the field. Pandey, Vishal et Chaudhuri (2018)
presented an excellent review on the four processes. Thermo-hydraulic coupling has been
shown to be reliable in describing the extraction process in EGS (Pandey, Chaudhuri et
Kelkar, 2017). The modeling of hydraulic and thermal phenomena in EGS reservoir is a
complex task and previous studies were conducted to help maximize heat extraction from an
EGS (Shaik et al., 2011), (Fangming, Liang et Jiliang, 2013), (Hao, Fu et Carrigan, 2013).
The development of the model representing a fractured reservoir must take into account the
discrete fracture and surrounding reservoir treated as an equivalent porous media. The
structure and configuration of a fracture network are complex and accurate information about

fracture geometry and aperture is difficult to obtain (Jiang, Luo et Chen, 2013).
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The major challenge in operating an EGS is to aim the circulation of the injected fluid
through the largest volume of the reservoir since the fluid mainly flows through a limited
path along the fractures. Pandey (2016) presented a powerful model by coupling hydraulic
and thermal phenomena in EGS reservoir with a single uniform fracture neglecting water
losses. Results showed that the thermal breakthrough is earlier at the production well by
injecting the fluid at lower temperature and higher flow rate. Larger number of fractures can
imply greater reservoir development cost but technical viability first has to be evaluated to

help determine if performance can offset the cost.

The wells arrangement in EGS is crucial for profitable operation. Recovery by several
production wells has been studied in the past for the purpose of extracting a sufficient
amount of energy from an EGS reservoir. The production wells number is a key factor of
EGS development and essential to its long-term performance. Yang et Yeh (2009) proposed
multiple production wells in heat mining. Water and rock temperatures were developed in
Laplace-domain with modified Crump method. They found that the pumped flow rate, the
reservoir thickness, the well radius, the geothermal gradient, and the well spacing affected
the heat extraction process. The conventional doublet EGS has one production well and one
injection well. Chen et Jiang (2015) modeled thermal and hydraulic processes with various
production wells arrangement and studied the influence of wells arrangement in EGS
considering four cases including the doublet system, four production wells with one injection
well, a triplet-straightline, and a triplet-triangle. They found that the triplet-triangle
configuration gives best EGS performance assuming the reservoir as homogenous porous
medium neglecting water losses. The designing of novel multilateral injection and production
wells has been established by Song et al. (2018), and Shi et al. (2018), Shi et al. (2019¢). In
comparing the doublet system to the multilateral-well EGS, the last one gives higher
performance. They proposed a creation of long hydraulic fractures connecting to more
natural fractures for optimal exploitation of EGS system. Jiang et al. (2016) established a
system with multiple horizontal wells compared to a system with wells in annular shape for
EGS exploitation. In comparison with the fractured reservoir, their model gives higher

production pressure as advantage. Zeng et al. (2016b) investigated electricity production
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from a reservoir injecting the fluid through one injection well against four production wells.
Results show that the system reached an output electrical power in 16.8-14.7 MW range.
Ding et Wang (2018) proposed 2D model by injecting the fluid through one injection well
and recovering the hot fluid through four quarter production wells. Ma et al. (2019a)
developed a numerical model for heat extraction in EGS using one production well and by
injecting the fluid through three injection wells. They show that multiple injection wells
system provides the possibility to inject sufficient mass flow rate in EGS reservoir in order to
provide access to larger reservoir volume. Han et al. (2020) designed a novel model EGS for
one horizontal injection well under multiple fractures flanked by two horizontal production

wells with open hole.

Injection and production wells placements in hydrocarbon reservoirs and geothermal
reservoir are similar, although the thermophysical properties of resources and geological
formations are almost different (Allahvirdizadeh, 2020). Since the experience in hydrocarbon
reservoirs is greater, it would be necessary to explore the methods used to better position
wells in this similar field. Ran (2013) presented design and implementation of advanced
injection techniques in reservoirs with low and ultra-low permeability in order to maintain
sufficient pressure in the reservoir and to improve the recovery efficiency. Janiga et al.
(2015) established advanced production techniques based on required technical conditions in
wells placement to enhance the recovery factor in oilfields. Redoloza et Li (2019) recently
developed extremal optimization able to optimize well layout in oil fields and groundwater
resources utilization. Other well placement optimization methods were recently established
by Janiga et al. (2019), Chen et al. (2018a), Redouane, Zeraibi et Nait Amar (2019), Zhang et
al. (2020b), Pouladi et al. (2020), Kwon et al. (2020), Kuk et al. (2020), Janiga et al. (2020),
and Liu et al. (2021).

From extensive investigation carried out, the design of the production wells arrangement is a
real challenge for researchers in EGS development and exploitation. Early thermal
breakthrough and preferential path flow could be reduced by injecting water through several

injection wells and optimal EGS production well layout. However, few previous works have
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explored a combination of multiple injection wells with multiple production wells optimally
to circulate the injected fluid in most part of the reservoir and to extract a greater amount of
energy in EGS. The objective of this study was to design and optimize multiple injection
wells and multiple production wells layout and to improve the heat extraction performance in
EGS. New approaches are proposed for the operation of an EGS to maximize power
production and verify the concepts put forward with numerical reservoir simulations to
improve understanding hydraulic and thermal phenomena. To enhance the EGS performance,
multiple parallel fractures were studied for the first time with an inclined geometry, by
injecting the fluid through multiple wells and by recovering the hot geofluid through multiple
wells, which allowed for the injected fluid to flow through several wider paths and increase
the heat production performance. The influence of open boundaries has often been ignored in
previous EGS modeling work and the influence of the natural or regional hydraulic gradient
and the hydrodynamic anisotropy was not fully verified. The influence of fractures within the
reservoir considered as porous medium is not negligible in EGS. The fluid is circulating
through preferential flow path and the injected fluid in the case of EGS does not circulate
entirely in the porous rock limiting the circulation fluid time. This implies that the operation
lifetime of the reservoir would reduce. The proposed model creates realistic paths for flow in
the heterogeneous reservoir. These aspects were integrated in this study, where the heat
production potential is evaluated over 40 years of EGS operation. The reservoir architecture
remains theoretical while being representative of further EGS to be developed. Transient
three-dimensional model coupling hydraulic and thermal phenomena in an EGS reservoir
within three inclined fractures for electricity generation is established to enhance the EGS
performance. Injection wells are deeper in comparison with the production wells in order to
hold the flowing fluid for a long time instead of representing the vertical wells at the same
depth and the fractures shape is irregular (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b). Multiple
injection and production wells were designed and their layout is optimized. Further, the
impact of the injected volume flow rate, injected fluid temperature, and hydraulic gradient on
the production fluid temperature is analyzed in the best case. This investigation provides a
guide for the arrangement of multiple injection and multiple production wells in an EGS over

40 years of electricity production.
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5.4 Methodology
5.4.1 Physical situation and Mathematical formulation

The 3D model couples hydraulic and thermal phenomena in single fluid phase reservoir. In
this model, the water is injected through one well and the hot fluid is recovered through one
well for the reference case. The fractured geothermal reservoir consists of five heterogeneous
rock layers (Figure 5.1). The geothermal reservoir is represented by a box of 700 m of width,
depth and height respectively (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020a). The reservoir bottom
is 5850 m underground as indicated in the physical model. The coordinates of points A1, Az,
As, Bi, B2, B3, C1, C2, Cs, D1, D2, D3 are (0,0,-5745.6), (0,0,-5718.7), (0,0,-5691.9), (700,0,-
5331.9), (700,0,-5305.8), (700,0,-5279.7), (700,700,-5361.8), (700,700,-5335.6), (700,700,-
5309.5), (0,700,-5784.4), (0,700,-5758.8), (0,700,-5733.1) respectively.
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Figure 5.1 Conceptual model of the EGS and coordinate system
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The geothermal gradient is T = 30 °C/km and the temperature is 7g = 8 °C at the ground
surface (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020a), such that the system is characteristic of
pressure-temperature conditions that can occur under average heat flow conditions. The
injection well depth is 5700 m and the production well depth is 5450 m. With this option the
fluid takes more time to flow towards the recovery wells. The fracture aperture was assumed
constant at 0.1 mm, and the fractures were 25 m apart (Zinsalo, Lamarche et Raymond,
2020a). The wells diameter was 0.25 m. The injection of water into the reservoir is made
over 100 m in the EGS reservoir during the whole energy extraction (Zinsalo, Lamarche et
Raymond, 2020a). The water injection temperature is 60 °C throughout the EGS operation
(Tester et al., 2006; Zeng et al., 2016b). Fluid thermophysical properties in the reservoir are
dependent of the geofluid temperature over the study period. The heterogeneous geothermal
reservoir has anisotropic permeability and the model parameters were the same in our

previous study (Table 5.1) (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020a).

Table 5.1 Thermal and hydraulic properties of rock layers and fractures

Cp £ p k K (m?)
(Jkg ! K - | (kgm?d) | (Wm'K") Ky Ky, K,,

Layer 1 1000 0.001 2450 3.0 1.0x1018 | 1.01x10 "8 | 1.1x10!®
Layer 2 950 0.01 2500 32 7.0x1071° | 5.8x10° | 6.0x101°
Layer 3 930 0.02 2580 3.4 6.8x101° | 8.0x107"° | 3.11x10
Layer 4 920 0.05 2600 3.5 3.1x10M | 4.0x10* | 6.0x107
Layer 5 900 0.002 | 2650 3.5 1.2x1018 | 1.4x108 | 1.1x10!®
Fracture 900 0.6 1200 3.2 See equation (13)

The rock matrix storage coefficient y,, the fractures storage coefficient y, and the water

coefficient storage are set to 1x107'° Pa™! during the whole heat extraction process (Shi et al.,

2018).

In this investigation, 9 different wells configurations were designed for the heat mining. In all

the cases studied, the injection wells are located at 150 m away from left reservoir surface.
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The arrangements of injection wells and production wells designed were described as

follows:

Case 1 (reference case): The doublet system is considered in this case the fluid is
injected through one well and the recovery of the hot fluid is made through one well
positioned in middle of the EGS reservoir (Figure 5.2.a). The injection well was

400 m from the production well.

Case 2: The second case consists of injecting the fluid through one well and by
recovering the hot fluid through two wells (Figure 5.2.b). The two production wells

are aligned and are 500 m apart.

Case 3: In this case, the configuration considered allows to inject the fluid through
one well and the recovery of the hot fluid through three wells (Figure 5.2.c). The

three recovery wells were aligned and 250 m apart.

Case 4: Four-spot well configuration in which the injection is made through three
wells and the recovery through a single well as shown in Figure 5.2.d. The three

aligned injection wells were 250 m apart.

Case 5: The fifth case consists of injecting fluid with three wells and the recovery by
two production wells was considered (Figure 5.2.¢). The three injection wells are

aligned in y direction and are 250 m apart.

Case 6: Six-spot well layout where three injection wells and three production wells
were considered. The three injection wells are aligned in y direction and are 250 m

apart and the production wells are 250 m apart (Figure 5.2.1).

Case 7: Triplet well-configuration where two injection wells and one production well
were considered (Figure 5.2.g). The two injection wells are aligned in y direction and

are 500 m apart.
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e Case 8: Four-spot well layout where two injection wells and two production wells
were considered (Figure 5.2.g). The two injection wells are aligned in y direction and

are 500 m apart.

e (Case 9: Five-spot well configuration where two injection wells and three production
wells were considered (Figure 5.2.g). The two injection wells are aligned in y

direction and are 500 m apart.

In the 9 cases studied, all the injection wells were located at the same depth of 5700 m and all
the wells for recovery were positioned at the same depth of 5450 m. In Figure 5.2, all

different wells layouts were represented.



176

%
(=)
=
(==}
z 2 3 f
)
o
Pany v
LV ¢ —0— -
150 400 150 S
&’ N
v
. 3 EIME
150 400 150 | [2 L 150 400 150 | 8
Case 1 (reference case) Case 2 Case 3
x
o g o Or o =
v - v 3 VA =
AN\J \V A AN\J
3 3 2 2 2
o (@] [\l
AL axy 4‘%7 v o v v
Q 1 ) = &) @
: 2l | : :
o [o\|
Yo v 'O P’y v \ Zas} PN
150 400 150 §I 150 400 150 §I 150 400 150 {
Case 4 Case 5 Case 6
x
=) =3 o or o L or
S it S S S S
on Pan T Pany i
A A ® I A
S 5
(o] o
o A 4 o e o \4
@ @3 2 2 2 @
z 2
[\l o
0N v Pary v v
o & 0 ' RANRE, o |-
150 400 150 13| L.150 400 150 13| L150 400 150 |
Case 7 Case 8 Case 9
O Injection well @ Prroduction well

Figure 5.2 Top view of injection and production wells layout

The fluid is water and built in Comsol Multiphysics®. The dynamic viscosity of the fluid
Us (Pa.s) is given as:
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1.3799—-0.02127 +1.3604x107*T* —4.6454x107'T*
+8.9043x107°T* —9.0791x10™°T* +3.8457x107T° for 273.15K <T<413.15k -1

Hy

0.0040—2.1075x107°T +3.8577x107°T* —=2.3973x10™"'T° for 413.15 K <T <553.75 K
for a fluid temperature in the range of 273.15 K and 413.15 K, and
The fluid heat capacity change ¢, (J /(kg.K)) was calculated by:
¢,, =12010.1471-80.40737 +0.30987° —5.3818x107°T° +3.6254x107T*  (5.2)
for a fluid temperature in the range of 273.15 K and 553.75 K.
The variation of fluid thermal conductivity k, (W/(m.K)) with temperature is given as:
k, =—0.8691+ 0.00897 —1.5837x107°T* +7.9754x107°T° (5.3)

for a fluid temperature in the range of 273.15 K and 553.75 K.

The fluid density p, (kg/ m3) is expressed as a function of temperature (Bundschuh et

Suarez A, 2010):
P, :996.9(1—3.17><104‘(T—25)—2.56><10*(T—25)2), 20°C<T<300°C (5.4)

5.4.2 Governing equations

In all layers, the governing equations of continuity, momentum and energy are solved for
transient flow in the three dimensional porous matrix as well as the two-dimensional

fractures. The fluid is injected in the reservoir through the circumference of the injection
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well. The work-induced viscous forces and pressure are assumed negligible. Heat transfer by
radiation and interaction between heat and mass transfer are considered negligible and no
chemical reaction within the reservoir is simulated. The local thermal equilibrium is assumed
ignoring the temperature difference between the water and rock matrix for long-term
productivity (Aliyu et Chen, 2017a; 2017b; Song et al., 2018; Zeng et al., 2018; Zhang et al.,
2019a). The water flow in the reservoir is assumed in laminar regime and Darcy’s law is
applied. The fluid in the reservoir is assumed Newtonian, incompressible and in liquid phase

because of the high pressure in the reservoir.

Considering the geothermal reservoir as a continuous medium based on the concept of the
representative elementary volume, the principle of mass conservation makes it possible to
establish the following equation of continuity for a geothermal fluid flowing through the

molecular interstices of the reservoir (Nield et Bejan, 2012; Song et al., 2018):

d(ep, _
<atj)+v'(pr):_Qf (55)

where V = (u,v,w) is the Darcy velocity with components u, v, and w respectively in
directions x, y and z, py is the fluid density and ¢ is the porosity of the reservoir and Qf is

the mass transport between porous rock and fractures.

The fluid flow through the geothermal reservoir is described by 3-D Darcy’s equation (Jiang
et al., 2014; Nield et Bejan, 2012):

“(VP+p,2) (5.6)

where P is the fluid pressure, g is the gravitational acceleration, and uy is the dynamic

viscosity of the fluid.
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The effective permeability tensor I?res for laminar and three-dimensional flow in the

geothermal reservoir is defined as:

0
K,

. 0
Kres = O
0 K,

KXX
0 (5.7)
0

where Ky, Ky, and K, are the permeabilities along the principal axes.

Considering the pressure effect on the porosity of the rock matrix regarded as an elastic

porous storage, the first term of the equation (5.6) can be re-written as follow:

oep,) _ Op, dedp

o o Py ©8
The rock matrix compressibility g, is expressed as follows:
_1oe
r ;g (5.9)
the storage coefficient y, of the rock matrix is computed as:
X, =€0, (5.10)

Equation (5.5) is rewritten by substituting the equations (5.6)-(5.10) as follows:

a res - ap
X Py a_l;_Qf :_V'/’f{ L (pfg+vp)}+ga_tf (5-1D)
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where Qf is the fluid exchanged on the fracture surface between porous rock and fractures

defined as (Sun et al., 2017):

K, 9P

a on (5.12)

Qf =—p

in which, n is the normal direction on the fracture surface and Kp, is the fracture effective

permeability calculated with cubic law (Han et al., 2019; Zambrano et al., 2019):

K, = 5.13
fr— 12 f ( . )

where f is the fracture roughness factor set to 1.6.

The energy equation in the geothermal reservoir is formulated with local thermal equilibrium

approach in which the temperature of the geothermal fluid circulating in the reservoir is equal

to the porous rock temperature, and written as (Cheng et al., 2016b; Nield et Bejan, 2012;
Song et al., 2018):

%H(l_‘g)(pcp)r re(pe, )‘f}T}’V'V[(/’% ), T} =V-(k,VT)=¢  (5.14)

in which k.rr = (1 — &)k, + €k, denoted the effective thermal conductivity of the system
formed by the rock and the fluid.

In equation (14), & denoted the heat exchanged by the porous rock with the fractures defined

as:

58:Z.[_V(keffT)+(pCp)le7J (5.15)
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The following equations are used to model the fluid flow and heat transport in the fractures

within the porous matrix in two-dimensions:

dla, &, p _

(j{a—i/{f)+v'(a’f" P, Vﬁ):Qf (5.16)
— K, —
V== - (VPfr'i'pfg) (5.17)

A

where &, is the fracture porosity, I7fr (m/s) is the Darcy velocity vector in the fractures, Pf,
is the pressure in the fractures, pf (kg/m?) is the water density, u 5 (Pa.s) is the water dynamic

viscosity.

Defining the fracture compressibility by oy, expressed as follows:

L 92, (5.18)
o, =—— 5.18
S gﬁ p) p
The storage coefficient y - of the rock matrix is computed as:
X = €04 (5.19)

Substituting equations (5.17)-(5.19) into the equation (5.16) gives the governing equation of

the water flow in the fractures:

J (pfafr gfr)

v K, v -\ | dp
o tV,anpy ﬂ_( szr“Lpfg) =Q; Ay =X pePr o7 (5.20)

A
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The energy equation through the fractures is given by (Cheng et al., 2016b; Song et al.,
2018):

d

5[ ff{(l“"fr)(p"p ), *enlpe, )f-}T J*“fr Vs 'V[(p‘fp )T } =a,V-(k;  VT)+&  (521)

where k,; ;= (1—8 4+ )k, +€,k, denoted the effective thermal conductivity of the system

formed by the fractures and the fluid.

The heat extraction power is calculated as follows (Asai et al., 2018; Song et al., 2018;
Willems et al., 2017; Xia et al., 2017; Zhang et al., 2014):

L L.
1 pro 1 my

VVth = I J- pf,pron,procpf,proT(l’ t) dZ_L_ J. pf,l'”jQVJ”jcl?fJ”j];”j dl (5.22)
pro 0 nj 0

in which @ ;,; was the injected volume flow rate, 7(/¢#) was production temperature
calculated at location /(x,y,z) and operation time ¢, and Q,, ,,-, denoted the production volume

flow rate.

The effective electric power is calculated as follows (Lei et al., 2019; Lei et al., 2020; Sanyal
et Butler, 2005b; Xu et al., 2018; Zeng et al., 2013; Zeng et al., 2016b; Zeng et al., 2018;
Zeng et al., 2016c¢):

[

_ T
W, —0.45(1—T—JW;h (523

pro

in which T was assumed equal to 288.75 K which denoted the temperature of the rejected
heat in Kelvin, 0.45 was the utilization efficiency factor and 7. is geofluid production

temperature in Kelvin (Sanyal et Butler, 2005b).
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A comparison of the performance of all models designed is done based on the following

criteria:

(1) The production temperature 7 is computed as follows:

[ T(Le)a
0
=0 24
pro me (5 )
(2) Water losses 0 calculated as follows:
m..—m
5 — inj pro
" (5.25)

inj

in which the total injected mass flow rate is denoted by m;,; and 7,,, denoted the

total mass flow rate at the production wells calculated as follows:

Ly,
minj B _[ pianv,injdl (5.26)
Lz‘nj 0
1 Lpro
mPVO = L— j ppm ) (2ﬂ-rproLpronro )dl (527)
pro 0

(3) Flow impedance of the reservoir is computed as follow (Zeng, Su et Wu, 2013):

I)inj - Ppro
Zyp= — (5.28)

pro
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where Ppro is the production pressure prescribed at production well, and Piy is the

average injection pressure calculated as:

L.

inj

[ P(e)dl
0 (5.29)

inj
inj

(4) The heat extraction ratio f which denotes the thermal energy extracted from the

reservoir divided by stored thermal energy, calculated as follows (Song et al., 2018):

II p’ PV lnzt T(t))dr
HI Py, (T =T, )dT (5.30)

where T(t) denoted the EGS reservoir temperature at time ¢, ' represented the

reservoir volume, the initial reservoir temperature was denoted by T, 5.

5.4.3 Initial and boundary conditions

Initially, the pressure was hydrostatic and calculated based on the reservoir depth.

Furthermore, the reservoir temperature initially is denoted by T;,,;:(2) and is expressed as:

T,.(z)=T, —1x(-z) (5.31)

where z is the depth in kilometers and 7 is the geothermal gradient equal to 30 °C/km. in
which the depth is represented by z in kilometers and 1 represented the geothermal gradient

equal to 0.03 °C per meter.

Boundary conditions have important impact on the reservoir performance evaluation in EGS

and require attention (Chen, Liu et Liao, 2019). In this study, the fluid was injected with
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mass flow rate of m,, =p, 0, . where Q . is the volume flow rate equal to 75 Is.

Production wells pressure was 30 MPa. No flow condition was applied at the top surface and

the bottom surface of the EGS reservoir and maintained both adiabatic.

Open boundary condition was applied on the entire reservoir vertical surface:

T=T,—1x(-z) if n-V<0

t>0, <. R )
n-(=k,VT)=0 if n-V=0

P=p,g(-AHxx~z) (5.32)

in which AH denoted hydraulic head gradient set to 1 mm/m in this investigation. It means
that a regional hydraulic gradient across the reservoir was assigned parallel to the x-y plane.
Namely, the regional flow induced natural groundwater flow from the injection towards the
production well in x direction with —AH -x of hydraulic head (Zinsalo, Lamarche et

Raymond, 2020a).

54.4 Numerical modeling

In this model, the water was injected in the fourth reservoir layer and the fluid recovery was
done in the second basal reservoir layer (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020a). The
injection and production length extends for 100 m of the wellbore. The production

temperature was evaluated with the operation time for different meshes tested (Figure 5.3).

This model couples transient equations of fluid flow and heat transfer in discrete fracture and
within the porous matrix. The fluid is injected into the fourth layer of the reservoir and the
fluid recovery is done in the second basal layer of the reservoir (Zinsalo, Lamarche et

Raymond, 2020b). The injection and production length extends for 100 m of the wellbore.

The production temperature was evaluated as a function of EGS operation time for different

meshes tested (Figure 5.3).
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Figure 5.3 Effect of meshes on the production temperature as a function of
operation time with O, = 751/s, T, . = 60 °C and AH = 1 mm/m in the case of

inj
one injection well and one production well

The effect of the mesh on the numerical results was verified with 5 different meshes.
Complete mesh size model comprises N1 tetrahedral elements for the matrix block (finer
mesh), N2 triangular elements for the fractures (finer mesh), and N3 edge elements for the
wells. The injection and production wellbores were implemented with fine mesh with 58.2 m
of maximum size, an extra fine mesh with 25.5 m of maximum size, an extra fine mesh with
4 m of maximum size, an extremely fine mesh with 14.6 m of maximum size, an extremely
fine mesh with 4 m of maximum size in the cases of meshes M1, M2, M3, M4, and M5
respectively. The numerical results of mesh 3 and mesh 5 show the convergence in 12,253 s
and 15,631 s of simulation time respectively. The mesh 3 would give reliable results the

earliest. The complete mesh of different well configurations studied is presented in table 5.2.
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Simulations for the calculation of hydraulic and thermal phenomena were conducted in

Comsol Multiphysics® 5.5 with finite element method. The time step is equal to 0.1 year. The

mesh of the doublet EGS, fractures and wells is shown (Figure 5.4).
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Figure 5.4 Mesh of the (a) EGS and (b) fractures

Table 5.2 Complete mesh of different well configuration studied

Cases | Tetrahedra | Triangles Edge Vertex Average Minimum
elements | elements | elements | elements | element quality | element quality
1 129,585 18,513 1,221 58 0.6615 0.2037
2 141,659 19,617 1,273 64 0.6603 0.1833
3 149,140 19,810 1,297 69 0.6589 0.1256
4 147,052 19,523 1,279 68 0.6593 0.1741
5 157,979 20,387 1,318 73 0.6570 0.2018
6 159,394 20,073 1,331 78 0.6577 0.1605
7 139,981 19,367 1,255 63 0.6603 0.1878
8 150,093 20,168 1,295 68 0.6596 0.1693
9 151,173 19,908 1,309 73 0.6591 0.1926
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5.5 Validation of Thermo-Hydraulic Numerical Model

The established model reliability has been checked in comparing numerical solution to
solutions obtained analytically (Aliyu et Chen, 2017a; Song et al., 2018; Zhang et al., 2019a)
or numerical solutions to experimental results (Aliyu et Chen, 2017b). In this study, the
validity of the numerical solutions is tested against an analytical solution of fracture
temperature distribution presented by Hu et al. (2014). The water is injected at the inlet of a
horizontal fracture with a constant injection velocity U;,; with an injection temperature Tjy ;.
The hot fluid is recovered at the outlet of the fracture with a thickness set to ay,.. The single
fracture divides the rock matrix in two parts (Figure 5.5). Model parameters were shown in
Table 5.2 modified from Zhang et al. (2019a), Yao, Shao et Yang (2018), and Hu et al.
(2014). Considering the fracture temperature and the rock matrix initially fixed at T,,, the

temperature Tr,(x, t) in the fracture at different position x and time ¢ is given analytically by

Hu et al. (2014):

c U.
T, (xt)=T, +(T, ~T, ) erfe| — 2% Prlpin | (5.33)
p,C,U,d, \k (U, i+x)
z
Rock matrix Tro
Heat fl
» N
0 TLL:]]—> dy, Fracture — > Tq(xt)
x=0 TTTTTHeatflux
Rock matrix s

Figure 5.5 Flow and heat transfer in a single horizontal
fracture considered for verification.

For verification, the model parameters are summarized in Table 5.3 and the production

temperature changes are displayed giving a good agreement (Figure 5.6).



Table 5.3 Validation reservoir model parameters

Parameters Value
afr (m) 0.001
pr (kg.m?) 1000
Cpr Jkg'. KT 4200
pr (kgm) 2820
Cpr (Jkg'. K™ 1170
k, (W.m'. K" 2.8
T, (°C) 173
Uinj (m.s™) 0.01
Tinj (°C) 60

Tpm (OC)
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Figure 5.6 Comparison of numerical results against analytical solution

of Hu et al. (2014) at different positions along the fracture.
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5.6 Results and Discussion

5.6.1 Multi-well layout performance

First, the evolution of the reservoir temperature is presented at 1, 10, 20, 30 and 40 years of

operation for each well layout case, respectively.

The injected water at lower temperature and high pressure implies the fluid pressure increase
and the EGS reservoir temperature drops as the operation goes on. At the beginning of the
operation, it is readily found that, around the injection wells, the reservoir temperature

dropped to 60 °C corresponding to the injected water temperature.

The fluid pressure increases gradually around the injection wells and changes shortly as the
production goes on. A cold zone occurs around the injection wells and because of the high
injected fluid pressure under low temperature, this cold zone expands towards the production
wells as the production goes on. As the flow rate of injected fluid increases, it has been found
that the fluid pressure in the reservoir drops because the permeability in the fractures is

higher than that in the rock matrix (Figures 5.7 — 5.9).
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Figure 5.7 Spatial distribution of temperature in fractures for Qv =75 /s, Tinj = 60 °C,
AH =1 mm/m at different time for cases 1 to 6



192

10 years 20 years 30 years 40 years

Case 8: Two injection wells, two production wells

10 years 20 years 30 years

40 years

Case 9: Two injection wells, three production wells

Figure 5.8 Spatial distribution of temperature in fractures for Qv =75 /s, Tinj = 60 °C,
AH =1 mm/m at different time for cases 7 to 9

Figure 5.9 illustrates spatial distribution of fluid temperature and streamlines at ¢ = 40 years
for different studied cases. The formed low temperature zone has expanded the fractures and
interfaces of layers 2, 3, 4. It can be observed that the most part of the reservoir is cooled in
the case of three injection wells. Of all the configurations explored, only case 5 presents a
cold zone which does not invade the production wells at t = 40 years. The fluid flows through
most of the reservoir, the production temperature is improved and the thermal breakthrough

time is longer.
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Figure 5.9 Spatial distribution of fluid temperature and streamlines at ¢ = 40 years
with for Qv =75 /s, Tinj = 60 °C for different studied cases

In order to evaluate the multi-well layout performance, a comparative study was conducted
based on the production temperature, the reservoir impedance, the percentage of water losses

and the heat extraction ratio as a function of operation time for the nine cases studied.
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Figure 5.10 shows the production temperature evolution with the operation time for different
wells layout. The thermal breakthrough occurs at 11.3, 18.4, 11.1, 14.1, 18.3, 14.1, 16.4,
13.8, 13.9 years for the case 1 to 9, respectively. One stable stage and one declining stage

were obtained in all the cases studied.
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—— Case 5:3 x2
158} Case 6:3 x 3
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156 « w«Case 8:2 x 2
eee(Case9:2x3
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Figure 5.10 Production temperature as a function of operation time with Qv =75 I/s,
Tinj = 60 °C and AH = 1 mm/m for different wells layout

The stable stage corresponds to 0-11.3, 0-18.4, 0-11.1, 0-14.1, 0-18.3, 0-14.1, 0-16.4, 0-13.8,
0-13.9 years for cases 1 to 9, respectively. In all the cases studied, the temperature drop was
low because the injected water absorbs a sufficient amount of heat and the temperature at the
production wells drops slowly over 40-year period. In the stable stage, the production
temperature substantially corresponds to the initial reservoir temperature. The temperature

drop starts as soon as the cold injected fluid reaches the production wells. The declining stage
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is 11.3-40, 18.4-40, 11.1-40, 14.1-40, 18.3-40, 14.1-40, 16.4-40, 13.8-40, and 13.9-40 years
for cases 1 to 9, respectively. The production temperature decreases in the declining stable to
154.3 °C, 164.5 °C, 162 °C, 157 °C, 164.8 °C, 162.4 °C, 157.6 °C, 164.5 °C, 161 °C in cases
1 to 9, respectively. For commercial objectives, Garnish and Schok recommended a
temperature drawdown of around 10% over a period of 15 to 20 years (Baria et al., 1999).
Cases 2 and 5 are very interesting and have an improved production temperature. For cases 2
and 5, the produced fluid temperature decreases by 3.2% and 3.0% less than 10%, such that

with these cases, commercial objectives can be reached.
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Figure 5.11 Reservoir impedance as a function of operation time with Qv =75 I/s,
Tinj = 60 °C and AH = 1 mm/m for different wells layout

The evolution of the reservoir flow impedance over 40 year-period is displayed considering
different well layouts (Figure 5.11). The reservoir flow impedance value varies from 0.42-

0.53, 0.27-0.30, 0.32-0.38, 0.41-0.47, 0.24-0.29, 0.32-0.36, 0.40-0.45, 0.31-0.36, 0.33-
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0.39 MPa/(kg/s) for cases 1 to 9, respectively. Cases 3 and 6 show a better evolution of the

reservoir impedance.

For further analysis, a comparison of the percentage of water losses is analyzed for each well

layout as showed in figure 5.12.
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Figure 5.12 Water losses as a function of operation time with Qv = 75 I/s, Tinj = 60 °C
and AH = 1 mm/m for different wells layout

In practice, the EGS reservoir is not waterproof. Water losses have a preponderant role on the
extracted thermal power although the water loss can be supplemented at the injection well.
As the EGS operation time goes on, the water losses vary according to the type of considered
well layouts. Considering the conventional geothermal doublet system corresponding to case

1, the water losses vary from 25.2% to 33.2%. The average water losses are 21.8%, 9.3%,
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15.5%, 19.1%, 6.6%, 13.8%, 17.7%, 12.0%, 16.5% for cases 1 to 9, respectively during the
whole heat extraction process. The water losses obtained in cases 5 and 2 are very low and

interesting. It should also be noted that the multi-well production system reduces water

losses.
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Figure 5.13 Heat extraction ratio as a function of operation time with Qv =75 I/s,
Tinj = 60 °C and AH = 1 mm/m for different wells layout

From the simulated results, the heat extraction ratio values vary from 0-44.3%, 0-73.3%, O-
58.3%, 0-47.8%, 0-77.2%, 0-61.8%, 0-51.1%, 0-67.0%, 0-55.3%, for cases 1 to 9,

respectively.

The best EGS performance is obtained in case 5 in which three injection wells and two

production wells were adopted.
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5.6.2 Parametric study

The aim of this section was to identify factors affecting the EGS performance over 40-year
period and recommend possible operation scheme. The influence of the fractures number,
injected volumetric flow rate, injected fluid temperature and natural hydraulic gradient on the
performance indicators (production temperature, the electrical power and the heat extraction

rate) was investigated in the best case found (case 5).

5.6.2.1 Influence of the number of fractures

The fluid injected into the EGS reservoir does not access entire rock mass and this water is
governed by fractures: short circuits are thus occurred in the reservoir affecting the EGS
performance. Induced hydraulic fractures are necessary to improve heat exchange, but a
thorough analysis of the topography and the number of fractures is necessary for optimal
exploitation. It is for this reason that the position and the number of hydraulic fractures were
analyzed while maintaining the same distance of 25 m between hydraulic fractures. Six cases
were possible for an exhaustive study (Figure 5.14). It should be noted that only the green
fractures in Figure 5.14 were considered in each case. The influence of the man-made

fractures number on the performance indicators was investigated.

The production temperature change over 40-year period for different number and location of
fractures is illustrated (Figure 5.15). The same trend was found for all the studied cases
(Figure 5.15). The produced fluid temperature remains equal to the reservoir initial
temperature in the stable stage of production during the first 16 years and gradually dropped
to 164.92 °C, 164.72 °C, 164.75 °C, 164.95 °C, 164.64 °C, and 164.81 °C in the order of the

studied cases.
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The impact of man-made fractures quantities under conditions in this investigation was slight

on the production temperature over the 40-year period.
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Figure 5.15 Effect of number of fractures on the production temperature as a function
of operation time with Qv =75 l/s, Tinj = 60 °C and AH = 1 mm/m
Figure 5.16 presents the heat extraction ratio change over 40-year period for different number
and location of fractures. The same trend was found. The heat extraction ratio was 72.85%,
73.35%, 73.73%, 72.54%, 74.08%, and 74.1%, after 40 years in the order of the studied
cases. The EGS performance is improved in the cases 5.e (Two-fracture EGS considering

only the two bottom fractures) and 5.f (Three-fracture EGS).

Figure 5.17 shows the effective electrical power over 40-year period for different number and
location of fractures. The effective electrical power during the 40-year period varies from

10.13 MW to 9.20 MW, 10.32 MW to 9.37 MW, 10.70 MW to 9.68 MW, 10.50 MW to
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9.50 MW, 10.27 MW to 9.28 MW, and 10.40 MW to 9.38 MW in the order of the studied

cascs.

It can be seen that the effect of the location and the number of the fractures is significant on
the electrical power. Increasing the number of artificial fractures infinitely does not
necessarily enhance the system performance. This result is in line with those of Ma et al.
(2020a) and Zhang, Xie et Liu (2019) which found that the increase in the fractures number

does not necessarily increase production capacity.
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Figure 5.16 Effect of number of fractures on the heat extraction ratio as a function
of operation time with Qv =75 I/s, Tinj = 60 °C and AH = 1 mm/m

In addition, in this study, water loss was considered and the fractures number increase could
lead to greater water loss. This is why the study is essential to make an optimal choice. A

careful study of where these fractures should be induced is required.
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Figure 5.17 Effect of number of fractures on the effective electric power as a
function of operation time with Qv =75 1/s, Tinj = 60 °C and AH = 1 mm/m

By considering two hydraulic fractures 50 m apart from each other (the extreme fractures in
the present study), the simulations results led to a heat extraction ratio of 75.01% after 40

years of operation.

There is an increase in the heat performance rate of 2.16%, 1.66% and 1.28% compared to
the heat extraction ratio obtained in cases 5.a, 5.b and 5.c respectively. The effective
electrical power is improved and gives 10.70 - 9.77 MW. By increasing the number of
fractures and keeping the fractures 50 m apart, the heat extraction ratio became better
(75.01%) and the electrical power is higher over all the production period. A single EGS
fracture positioned towards the bottom of injection and production wells provides better

effective electrical power compared to the use of the fractures described in cases 5.a and 5.b.
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5.6.2.2 Injection temperature (7;,;) effects

The injection fluid temperature effect on the electrical power, on production temperature, and

on heat extraction ratio over 40-year period is investigated.
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Figure 5.18 Effect of the injection temperature on the production temperature as a
function of operation time with Qv =75 /s, and AH = 1 mm/m

For all the values of the injection temperature studied, no influence on the geofluid
temperature at the production wells was observed before 16.2 years, moment at which the
thermal breakthrough occurs during the enhanced geothermal system operation (Figure 18).
During the first 16.2 years, the produced fluid temperature is maintained constant and equal
to 170 °C. After 16.2 years, the production temperature decreases until reaching the value of
165.0 °C, when the injection fluid temperature was fixed at 60 °C. With 70 °C of injection

fluid temperature after the moment at which the thermal breakthrough occurs, the production
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temperature decreases to reach 165.4 °C at 40 years. The same trend is observed for 80 °C
but the production temperature drops to 166.0 °C. The production temperature rises slightly
from 170-165 °C to 170-166 °C by varying the injection fluid temperature from 60 °C to
80 °C. This result agrees with that of Zhang et al. (2019a).

The production temperature drop is lower by injecting the fluid at high temperature due to
less cooling through the EGS reservoir. Heat extraction ratio evolution over 40-year period
for all the injection temperature values is shown (Figure 5.19). Results show the same trend
for the first 18 years. The heat extraction ratio is 73.94%, 73.41%, and 72.76%, after 40 years

in the order of the three injection temperature values considered.
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Figure 5.19 Effect of the injection temperature on the heat extraction ratio as a
function of operation time with Qv =75 /s, and AH = 1 mm/m



205

Increasing the injection fluid temperature in the range of 60-80 °C leads to a reduction in the
heat extraction ratio at 40 years from 73.94% to 72.76%. EGS performance is improved by

injecting the fluid at lower temperature, preferably 60°C in this investigation.
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Figure 5.20 Effect of the injection temperature on the effective electric power as a
function of operation time with Qv =75 1/s, and AH = 1 mm/m

The impact of the injection fluid temperature on the electrical power was investigated for
0.075 m%/s of injection water rate (Figure 20). Increasing the temperature of the injection
fluid in the range of 60-80 °C affects the electrical power which decreases from 10.39 —
9.42 MW to 10.10 — 9.30 MW when the injection water flow is 75 I/s. So, a lower injection
fluid temperature enhances the extracted thermal power. The rate of heat extraction decreases

by injecting the fluid at higher temperature because the rock matrix temperature in
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comparison with the injection temperature is not too high. More energy could be extracted

from the EGS reservoir by injecting the fluid at lower temperature.

5.6.2.3 Effect of Hydraulic Gradient

The produced fluid temperature is computed as functions of EGS operation time for different
values of hydraulic gradient. The natural hydraulic gradient prevailing in the EGS reservoir
has small influence on the geofluid temperature at the production wells for 0 < AH < 10

mm/m as shown in Figure 21.
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Figure 5.21 Effect of hydraulic gradient on the production temperature as a function of
operation time with Qv =75 /s, and Tinj = 60 °C

It is found that no impact on the production temperature was observed from the beginning of

the fluid injection until the moment when the thermal breakthrough occurs, which is 12.4
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years for 50 mm/m, 16.2 years for 0 mm/m and 10 mm/m of hydraulic gradient studied with
75 1/s of injection volume flow rate. The effect of hydraulic gradient is noticeable for AH >
10 mm/m. The heat extraction ratio change over 40 years of production for different values of
hydraulic gradient was plotted (Figure 5.22). The same trend was found for hydraulic
gradient values considered. Increasing the hydraulic gradient from 0 mm/m to 50 mm/m

leads to an increase of the heat extraction rate at 40 years from 73.54% to 74.91%.

In comparison with the heat extraction rate obtained in the case where the hydraulic gradient
is zero after 40 years of production, relative differences of 0.77% and 1.85% are obtained for
the hydraulic gradients of 0.01 m/m and 0.05 m/m, respectively. The sensitivity of heat

extraction ratio to the hydraulic gradient is very small.
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Figure 5.22 Effect of hydraulic gradient on the heat extraction ratio as a function
of operation time with Qv =75 1/s, and Tinj = 60 °C
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The impact of the hydraulic gradient on the electrical power extracted from the EGS
reservoir is analyzed by varying the hydraulic gradient from 0 mm/m to 50 mm/m
(Figure 5.23). The electrical power drops from 10.40 - 9.43 MW to 10.17 — 8.91 MW by
increasing the hydraulic gradient from 0 mm/m to 50 mm/m. For 10 mm/m of hydraulic
gradient, the effective electrical power varies from 10.35 MW to 9.31 MW. A lower
hydraulic gradient increases the thermal power extracted during the EGS operation. Higher
hydraulic gradient leads to a decrease of heat extraction ratio. Compared to the average
electrical power obtained in the case where the hydraulic gradient is zero after 40 years of
production, relative differences of 0.62% and 3.20% were obtained for the hydraulic
gradients of 10 mm/m and 50 mm/m, respectively.
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Figure 5.23 Effect of hydraulic gradient on the effective electric power as a
function of operation time with Qv =75 /s, and Tinj = 60 °C



209

5.6.2.4  Sensitivity to the injected volume flow rate Q,,inj

The sensitivity of the geofluid temperature at the production wells, of the electrical power
and of heat extraction ratio over 40 years to the injected volume flow rate, is investigated.
Figure 5.24 displays the production temperature over 40 years. For all the values of injection
volume flow rate studied, no influence on the production temperature was observed before

11.8 years.
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Figure 5.24 Effect of injection volume flow rate on the production temperature
as a function of operation time with 7inj = 60 °C and AH = 1 mm/m

After a stability stage, the thermal breakthrough occurs during the EGS operation at 18.4
years, 15.4 years, and 11.8 years for 0.075, 0.100, and 0.125 m®/s of injection volume flow
rate. For 0.075 m%/s of volumetric flow rate, after 11.8 years of operation, the production

temperature decreases until reaching 164.8 °C. By increasing the injected volume flow the
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thermal breakthrough time decreases. Consequently, the production temperature declines
rapidly. The production temperature, for 0.100 m*/s of volumetric flow rate, decreases form
170.2 °C at 15.4 years to 161.0 °C at the end of the production. For 0.125 m?/s of volumetric
flow rate, the production temperature decreases after 11.8 years of operation until reaching
156.1 °C. Increasing the water injection flow rate in the range of 0.075-0.125 m?/s results in
a decrease in the production temperature from 170.2 — 160.8 °C to 170.2 — 156.1 °C. The
reservoir lifespan drops by increasing the injected volume flow rate and the production
temperature declines faster. By injecting the fluid at higher volumetric flow rate, the thermal
breakthrough time is shorter which is explained by higher advection in the reservoir and

faster cooling in the fractures.

100 T 1 T 1 T T 1 1 1 T 1 T T 1 1 1 1 1 ]
—0Q,=75Us
—— 0. =100 I/s
R =]1251s
Sl 0, |
60| 1
g
Q.
40} .
20} 1
% "1 16 20 24 ® 32 36 10
Time (years)

Figure 5.25 Effect of injection volume flow rate on the heat extraction ratio as a
function of operation time with 7inj = 60 °C and AH = 1 mm/m
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Figure 5.25 presents the heat extraction ratio change over 40-year period for different
injected volume flow rate. Increasing the volume flow rate in the range of 0.075-0.125 m®/s
increases the heat extraction ratio at 40 years from 74.10% to 94.34%. This result agrees with
the finding of Han et al. (2020). As indicated in Figure 5.26, the output electrical power
drops rapidly from 10.40 — 9.40 MW to 6.84 — 4.53 MW by increasing the injected volume
flow rate in the range of 0.075-0.125 m?/s. In fact, by injecting the fluid at higher volume

flow rate, the water losses were greater, and the thermal power reduced.
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Figure 5.26 Effect of injection volume flow rate on the effective electric power as a
function of operation time with 7inj = 60 °C and AH = 1 mm/m

It is found that a small injection volume flow rate prolongs the lifespan of the geothermal
reservoir. An average production temperature decrease of 10% over a period of 15 to 20

years can be expected for commercial EGS (Baria et al., 1999; Zeng et al., 2013). In this
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study, for Qv = 0.075 m®/s, the average production temperature after 40 years in the best case

(Case 5) is 164.8 °C and reduced by 3.1%, which is acceptable.

In addition, the average production temperature remains above 150 °C so the exploitation of
EGS with an Organic Rankine Cycle power plant would be feasible. For commercial
objectives in a doublet geothermal system, Evans (2010) established that with 60 °C of
injected water temperature, 50 kg/s of injected mass flow rate, heat production power is

25 MW and electrical power generated is 3.5 MW (Evans, 2010).

By injecting 0.050 m®/s at 60 °C under 400 m of well spacing, the average effective electrical
power from a single well is 3.42 MW in the case of one fracture. In comparison with Evans’
suggestions, the use of one injection well and one production well leads to results with
relative error of 2.3%. In this investigation, the simulated production temperature results are
compared, under similar conditions, with previous analytical solution (Hu et al., 2014) and
the simulated results are within reasonable range. In comparison with reference commercial

objectives proposed by Evans (2010), the simulated results meet the required targets.

5.6.2.5 Influence of the reservoir volume on the system performance

For commercial requirements, the reservoir volume should be higher than 2x10% m? (Tester
et al., 2006), (Zeng et al., 2013), (Baria et al., 1999). In this investigation the reservoir
volume is 700x700x700 m® = 3.43x10%® m? > 2x10® m>. Therefore, the reservoir volume
considered meets required conditions to achieve commercial objectives. However, from the

results obtained in Figure 5.9, temperature changes reach reservoir boundaries.



213

A
A R =
g §I_ Al l g
A() y AU
[l
Z - z
=4 Y = = Y S
=~ & e = A4 Ire)
(=)
z %
YN \ Zax
O ® S O @
150 400 150 | S 300 400 >l 300 2
'* N
v
v v
< 700 > < 1000 >
a) Reservoir R1 b) Extended Reservoir R2
A A
S
§ L g
Pany
A
=i
el
S (\;rr\ S
@ \J e
=t
e
g R 72N
& ¢
450 400 450 S
<
v

1300

A
v

c¢) Extended Reservoir R3

Figure 5.27 Top view of reservoirs considered in extended reservoir volume
study (x-y plane)

It is for this reason that the effect of the reservoir volume is studied in this section. Since
initial reservoir temperature linearly varies with depth, the same reservoir height should be
maintained for reasonable comparison. In addition, the wells depth and wells spacing should
be the same in the three considered cases (Figures 5.27a-c). Therefore, reservoir volumes
considered are 700x700x700 m?, 1000x1000x700 m® and 1300x1300x700 m® in the best
case found in previous sections (three injection wells and two production wells). The top

views of the initial reservoir and extended reservoirs are shown in Figure 5.27a-c.
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Figure 5.28 Effect of reservoir volume on temperature changes at 40 years of
production time with Oy = 0.075 m*/s, AH = 1 mm/m and Tinj = 60 °C

It is found that the temperature changes reach less quickly the reservoir boundaries by

increasing the reservoir volume (Figure 5.28).
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Figure 5.29 Effect of reservoir volume on production mass flow rate and water
losses over 40-year period with O, = 0.075 m*/s, AH = 1 mm/m and Tinj = 60 °C

The influence of the reservoir volume on the production mass flow rate (dashed curves) and
on the water losses is shown in Figure 5.29 during the whole production process. It is found
that the production mass flow rate increases from 67.3 kg/s to 69.5 kg/s for the first 16 years
of production and then decreases from 69.5 kg/s to 67.1 kg/s at the end of study period in the
case R1. Considering the extended reservoir R2, the production mass flow rate has the same
trend by increasing 62.9 kg/s to 65.9 kg/s for the first 14.8 years and decreases gradually
from 65.9 kg/s to 61.9 kg/s. Regarding to the case R3 for greater volume, the production
mass flow rate increases from 61.5 kg/s to 64.8 kg/s for the first 14.3 years of production and
then decreases from 64.8 kg/s to 59.8 kg/s. In the cases R1, R2, R3, the waters losses
decrease from 5.84%, 11.87%, 13.97% to 5.75%, 10.52%, 12.07% for the first 16 years, 14.8
years, and 14.3 years respectively. and then rise from 5.75%, 10.52%, 12.07% to 8.96%,
15.94%, 18.78% respectively, at the end of study period. The production mass flow rate

increases slowly and decreases by increasing the reservoir volume. However, the water losses
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increase slowly and then decrease. These findings are in agreement with those of Cheng et al.
Cheng et al. (2016b). In fact, based on equation (5.25), increasing the production mass flow

rate would reduce the water losses. This means that the simulation results are reliable.

The influence of reservoir volume on the heat extraction ratio was also analyzed (Figure

5.30).
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Figure 5.30 Effect of reservoir volume on heat extraction ratio over 40-year
period with O, = 0.075 m*/s, AH =1 mm/m and T = 60 °C

The heat extraction rises from 0 to 77.2%, 0 to 69.3% and 0 to 62.4% for cases R1, R2, and
R3, respectively. Consequently, increasing the volume of the reservoir leads to a reduction of
the heat extraction ratio by keeping the injection and production wells at the same position
and the same depth. However, the extended reservoirs could be better exploited by increasing

the distance between the wells but not infinitely because for injection and production wells
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close to the reservoir boundaries, the water losses increase and the electrical power drops as

found by Zinsalo, Lamarche et Raymond (2021).

5.7 Conclusions

In this study, the design and optimization of the wells layout were explored to enhance heat
extraction in multi-fracture EGS. Wells arrangement is a real challenge in EGS development
and exploitation. Early thermal breakthrough and preferential flow path could be reduced
injecting water through several injection wells and optimal EGS production wells layout to
circulate the fluid in most part of the reservoir and to extract a sufficient amount of energy.
For this purpose, nine different wells configurations were designed for the heat mining by
conducting a comparative study over 40 years of operation time based on the production
temperature, the reservoir impedance, the percentage of water losses and the heat extraction
rate. The reference case was the conventional well layout considering one injection well and
one production well. The new numerical models developed coupled hydraulic and thermal
processes in a deep heterogeneous fractured EGS reservoir exploited for electricity
generation. The main conclusions found based on the simulated results under the conditions

made in this study are as follows:

(1) The EGS performance was better by injecting the fluid through three wells and by
recovering the hot fluid through two wells (Case 5).

(2) Based on the best case (case 5), a parametric study over 40-year period was achieved
to evaluate the impact of fractures number, injected fluid temperature, hydraulic
gradient, and volumetric fluid flow rate, on the performance indicators such as
electrical power, heat extraction ratio, and production temperature over 40-year
period.

(1) The hydraulic gradient has a low influence on the production temperature and
the heat extraction ratio. Hydraulic gradient effects were noticeable on the

production temperature under AH > 10 mm/m. The output electrical power
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(ii)

(iii)

drops from 10.40 - 9.43 MW to 10.17 — 8.91 MW by increasing the hydraulic
gradient from 0 mm/m to 50 mm/m. A lower hydraulic gradient increases the
electrical power during the EGS operation. Higher hydraulic gradient leads to

a decrease of heat extraction ratio.

The simulation results demonstrated that the performance indicators were
highly influenced by the water volumetric flow rate injected in the EGS
reservoir during its operation. Increasing the injected volume flow rate in the
reservoir in the range of 0.075-0.125 m>/s reduces the production temperature.
Near the injection zone, the reservoir temperature dropped to the injected fluid
temperature at the beginning of the operation. The output electrical power
dropped from 10.40 — 9.40 MW to 6.84 — 4.53 MW by increasing the injection
fluid flow rate in 0.075-0.125 m>/s range. The raison is that, by injecting the
fluid at higher volume flow rate, the water losses were greater. Consequently,
the thermal power reduced. For best exploitation of the reservoir, a volumetric
flow rate in the range of 0.050-0.075 m®/s and a lower injection temperature
are suggested in order to increase the heating power produced from this
reservoir. Under 0.075 m?/s of suggested flow rate and 60 °C of injected fluid
temperature with 400 m of well spacing, the average production temperature

is 164.8 °C reduced by 3.1%, which is acceptable.

The reservoir volume is important in practical EGS applications. The increase
of reservoir the volume reduces the heat extraction ratio by keeping the
injection and production wells at the same position and depth. Extended
reservoirs could be better exploited by increasing optimally the wells spacing
because with injection and production wells close to the reservoir boundaries,
the water losses increase and the electrical power reduces. The production
mass flow rate increases slowly and decreases by increasing the reservoir

volume. However, the water losses increase slowly and then decrease.
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6.1 Abstract

This paper presents a coupled wellbore-reservoir- Organic Rankine Cycle power plant model
for sustainable and efficient use of multiple-fractures Enhanced Geothermal System with
simulations conducted over 40 years of operation time to optimize the system. Twenty
working fluids were considered to select the best one based on the turbine inlet superheated
vapor condition, the best energy and exergy efficiencies. The results show that the working
fluids have a significant effect on the reinjection geofluid temperature and slight effect on the
production temperature. The reinjection temperature varies from 56.5 °C to 108.4 °C
depending on the working fluid used. The best performing working fluid was R1233zd(E), a
hydrofluoroolefin refrigerant with zero impact on ozone depletion and low Global Warming
Potential. Under the operating conditions in this paper, a combination of a maximum turbine
inlet pressure of 1.6 MPa, a maximum refrigerant mass flow rate of 50 kg/s and condenser
temperature of 25 °C prevents droplets formation in the turbine. This combination gives
better performance with energy efficiency of 15.8-16.0%, exergy efficiency of 43.5-44.6%,
turbine inlet temperature of 121.3-156.3 °C, net electric power of 1.97-2.32 MW. The energy

efficiency and the exergy efficiency decrease with increasing condenser temperature.
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6.2 Nomenclature

Cp heat capacity, J.kg!.K!

d wellbore diameter, m

dsr fracture aperture, m

Dist well spacing, m

g gravity, 9.8 m-s

H enthalpy, J. kg!

k thermal conductivity, W.m™! K"!

K, Kyy, Kzx  reservoir permeability
tensor components, m?
Ky, Kzzfi fracture permeability tensor

components, m?

m mass flow rate, kg/s

P fluid pressure, Pa

Per critical pressure, kPa

0, volume flow rate, m>. 57!
S entropy, J. kg!. K!

t time, s

T temperature, °C

Trp normal boiling point temperature, °C
Ter critical temperature, °C

V flow velocity vector, m.s™!
u v, w water velocity components

in x, y, z directions, m.s™!

X,V,Z cartesian coordinates, m



AH

init
inj

prod

br

6.3

heat production power, MW

effective electric power, MW

Greek symbols

porosity

heat transfer between the porous media
and the fractures, W.m?

density, kg.m™

dynamic viscosity, Pa.s™!

geothermal gradient, °C/m

hydraulic gradient, m/m

Subscripts
eEffective
evaporation
fluid

fracture
ground
Initial
injection
production
rock matrix
working fluid
breakthrough

Introduction
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The production of electricity by deep geothermal energy is able to meet the energy demands

of the population while respecting environmental conditions because geothermal energy is a
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clean source of renewable energy. The increase in demographic and economic growth must
be considered, especially in emerging countries. It is clear that fossil fuels will no longer be
able to meet the entire energy demands under satisfactory economic and environmental
conditions. The current preoccupation is the reduction in energy consumption and the use of
renewable energy sources whose environmental impacts are much more benign. The total
geothermal energy of the earth is in the order of 12.6 x 102* MJ (Dickson et Fanelli, 2003).
In Canada, the total quantity of thermal energy from 6.5 km is 10° EJ and St. Lawrence
Sedimentary Basin has been studied and contains 16 to 31 x 10'> MJ of geothermal resources
(Grasby et al., 2012). Utilization of such resources is now considered, even under moderate
geothermal gradient conditions away from hydrothermal systems of high temperature. For
example, the St. Lawrence Lowlands Sedimentary Basin has significant geothermal energy
resources suitable for power generation enclosing 16 to 31x10'> MJ (Grasby et al., 2012).
Hofmann et al. (2014) analyzed several geological formations in Alberta, in order to study
the potential of EGS in this province. They found the Cooking Lake formation and Basal
Sandstone to be the most suitable reservoirs for heat extraction in this province. Banks et
Harris (2018) conducted a case study to evaluate geothermal potential of Foreland Basins in

Western Canada using oil and gas data.

The International Renewable Energy Agency reported that, up to 2017, twenty five countries
have installed geothermal power plant producing 13 GWe and representing a significant
share to meet the needs of the population (IRENA, 2018). The first device producing
electricity from a geothermal steam well was built by Prince Conti in 1904 in Lardello, Italy
and the first commercial geothermal system was operational for a 250 kW grid connected
production in 1914 (Chamorro et al., 2012b), (DiPippo, 2015). For geothermal resources with
temperature between 100 °C and 200 °C, the Organic Rankine Cycle (ORC) based on binary
plant is the most appropriate technology to generate electricity (Ahmadi et al., 2020), (Xu et
al., 2020). The average conversion efficiency of binary geothermal plants is about 12% and
the highest conversion efficiency achieved is 21% worldwide (Zarrouk et Moon, 2014).
Working fluid selection and performance analysis of an ORC are crucial in the design of

geothermal power plant operating under moderate or low-temperature geothermal resource.
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The working fluid selection has a significant effect on the ORC cost and efficiency (Xu et al.,
2020), (Anderson et Rezaie, 2019). Ahmadi et al. (2020) have in a recent review showed that
the organic fluid used as working fluid should be carefully selected in order to have a better
performance. Liu, Duan et Yang (2013) conducted a thermodynamic performance of
geothermal ORC using five hydrocarbon working fluids. For an ORC using a geothermal
fluid with temperatures varying between 100 °C and 150 °C with an injection fluid
temperature maintained at 70 °C, they found that the best secondary fluid is R600a giving
maximum plant power output and optimal condensation temperatures were 29.45 to
29.75 °C. Liu, Wang et Zhang (2014) conducted a quantitative analysis of the pinch
temperature difference in condenser and evaporator, evaporating temperature, superheat
temperature, cycle pump and turbine isentropic efficiencies, working fluid and superheat
temperature on the performance of the ORC system. They found that the effect of the
evaporating temperature is higher and the system parameters effects change with geothermal
temperature. The working fluid selection is very delicate because the entry of the secondary
fluid in the liquid state into the turbine should be avoided (Rayegan et Tao, 2011). Based on
the “turning point” concept, Zhang et al. (2019d) conducted a selection and evaluation study
of the dry and isentropic working fluids used in ORC. They found that R123 is appropriate
for ORC. Chen et al. (2019) derived for subcritical ORC a theoretical exergy efficiency
model under reduced temperature. Based, on the overall exergy efficiency, they found that
the optimal working fluids were R236ea, R245fa, R245ca and R365mfc for heat source inlet
temperatures of 130°C, 150°C, 170 °C and 190 °C respectively. Moloney, Almatrafi et
Goswami (2020) conducted a working fluid parametric analysis in order to compare
recuperative supercritical ORC to current binary systems. They found that the best working
fluids were R1233zd(E), butane, isopentane, pentane, and neopentane. Fan et al. (2020)
conducted an analysis of ORC thermodynamic performance based on the working fluid
characteristic parameters. They established a criterion based on the working fluid
characteristic parameters and found that the critical temperature has limitations in the
working fluid selection. Liu et al. (2018) investigated the performance characteristics of a
low-temperature binary flashing cycle. They recommended R601 as the best working fluid

based on the critical temperature criteria for the binary flashing cycle.
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Previous studies show that the performance of a geothermal power plant depends essentially
on the working fluid selection, the plant components operating conditions but also on the
variation in the fluid temperature at the outlet of the production well. It is very rare to find a
detailed study coupling the Enhanced Geothermal System (EGS) reservoir and the power
plant (Blocher et al., 2010a; Dabbour et al., 2017; Nandanwar et Anderson, 2014). To our
knowledge, no study concerning the working fluid selection for geothermal ORC has coupled
the reservoir and the geothermal power plant, while the production temperature varies and
can influence the ORC energy efficiency. For the first time, in working fluid selection for
geothermal ORC, wellbores, the 3D-EGS reservoir with surrounding formation and the
power plant were coupled for overall system management. The reinjection temperature of the
geofluid is often assumed in the reservoir modeling. In this model, the temperature of the
geofluid leaving the reservoir, the temperature at the outlet of the production well, the
temperature of the geofluid leaving the evaporator, the energy efficiency and the exergy
efficiency are calculated simultaneously. Moreover, knowing the effectiveness of the
evaporator, the heat transfer within it could easily be calculated. However, as the working
fluid changes state, the maximum heat transfer cannot be calculated by its classical
expression. A calculation method is determined by analyzing all possible heat transfer
processes in the evaporator. In the ORC model, the steam at the inlet of the turbine is often
assumed to be saturated but in this coupled model, the type of steam admitted into the turbine
is controlled to avoid breaking the turbine blades. Over the 40 years of production, the steam
admitted to the turbine should be superheated. In this investigation a coupled wellbore-
reservoir-ORC power plant model for sustainable and efficient use of a multiple-fracture
Enhanced Geothermal System is performed. The paper focuses also on the performance
analysis and the working fluid selection of the Organic Rankine Cycle Power Plant with

simulations over 40 years of operation.

6.4 Methodology

The coupled wellbore-reservoir- binary ORC power plant considered in this investigation

includes an injection well, a production well, a stratified fractured heterogeneous reservoir
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made of five geological heterogeneous granite layers intercepted by four horizontal fractures
(fractures 1, 2, 3 and 4) and three inclined fractures (fractures 5, 6 and 7), the surrounding
formation and the ORC system as shown in Figures 1-2. Fractures 1 and 2 are located at the
bottom of the injection well and the vertical opening (reservoir inlet) respectively. The
distance between these fractures is Ly = 100 m. Fractures 3 and 4 are located at the bottom
of the production well and the vertical opening (reservoir outlet) respectively. The reason for
this new design of fractures is to connect the injection and production open holes to the
inclined fractures by horizontal fractures to facilitate the flow of the injected fluid into a large
volume of the reservoir. The distance between fractures 3 and 4 is Ly = 100 m. Fractures 5,
6 and 7 are inclined 69.5° from the horizontal and the inclined fracture spacing is 25 m. The
layers in the reservoir are considered as porous media with low porosity and permeability.
The reservoir is 700 m x 700 m x 700 m cubic volume and located at 5850 m underground.
The surrounding formation enclosing the reservoir is 1000 m % 1000 m x 6000 m. The

reservoir is centered in the x — y plane.

The injection and production wells are located at different depths of 5750 m and 5450 m
respectively in order to give more time to fluid flow from the injection well to the production
well. The inner and outer diameters of the injection and production wells are 0.25 m and 0.28
m respectively. At the bottom of the injection well, the fluid is injected into the reservoir
through a 100 m long vertical opening and a 0.25 m diameter situated in the 4™ layer and the
fluid is recovered over 100 m through a vertical opening at the bottom of the production well
in the 2" layer. This recovered fluid is returned to the surface through the production well.
The ground surface temperature is T, = 8 °C and the initial temperature increases with depth
with a constant geothermal gradient of T = 30 °C/km (Zinsalo, Lamarche et Raymond,
2020b). The distance between injection and production wells is 500 m and the fracture

aperture is 0.1mm.

A volume flow rate of 50 I/s is applied at the injection well inlet and the injected fluid
temperature is calculated as a function of production temperature. In the conceptual model

(Figure 1), the points A, B, C and D coordinates in meters are (150,150,-5850), (150,850,-
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5850), (250,500,-5750) and (750,500,-5450) respectively. The EGS reservoir is fully
saturated with single phase fluid which is water under high pressure in the reservoir. The
reservoir layers have not the same properties in all directions with low porosity and
permeability. The permeability is anisotropic in all layers. The fluid in the reservoir is
assumed Newtonian and incompressible. The influence of thermal radiation and chemical
reaction between rock matrix and fluid occur are ignored. The thermal physical properties of
rocks layers are constant and the thermal physical properties of fluid flowing in the reservoir
are temperature dependent. The fluid flow obeys Darcy’s law and the local thermal
equilibrium assumption is adopted (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b). The heat losses
in the ORC heat exchangers, the power consumption of auxiliary components were

negligible.
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Mathematical formulation
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Thermal and hydraulic properties of the granite layers are assumed constant throughout this

investigation (Table 6.1) (Zinsalo, Lamarche et Raymond, 2020b).

Table 6.1 Parameters of rock layers and surrounding formation

Layers/Fractures/ k p Cp £ K (m%)

Surrounding (W/(mK) | kg/m® | J/(kgK) -

formation Kyx Kyy Kz
Top Layer 1 3.0 2450 1000 | 0.001 | 1.0x10" | 1.01x10"® | 1.1x10™"®
layer
Middle | Layer 2 3.2 2500 950 0.01 | 7.0x10" | 5.8x10" | 6.0x10"°
layers | Layer 3 3.4 2580 930 0.02 | 3.0x10" | 8.0x10" 3.111:10-

Layer 4 3.5 2600 920 0.05 | 3.1x10" | 4.0x10™ | 6.0x10™"

Bottom | Layer 5 35 2650 900 0.00 | 2.0x10" | 1.5x10" | 2.1x107"®
layer 2
Surrounding 33 2420 1000 10° | 1.0x10%° | 1.1x10% | 1.2x10%
formation
Fractures 1, 2,3, 4 3.2 1200 900 0.6 -
Fractures 5, 6, 7 33 2000 920 0.8

The governing equations describing the thermal and hydraulic processes in the reservoir and

fractures are expressed as follow:

Mass Conservation in the porous matrix and surrounding formation

The mass conservation for the fluid flow through the porous matrix and the surrounding
formation is described by mass balance as follows (Song et al., 2018; Yao, Shao et Yang,

2018):

(6.1)

where p¢ (kg/m?) is the fluid density, ¢ is the porosity of the reservoir, t (s) is the time,
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Vv (m/s) is the flow velocity vector with components u, v, and w respectively in directions x,

y and z, and S,,, (kg/(m?.s)) is the mass transfer between porous matrix and fractures.

Momentum conservation equation in the porous matrix

The Darcy’s law is assumed valid for the fluid flow through the reservoir and surrounding
formation and the system momentum conservation is written as follow (Jiang et al., 2014;

Nield et Bejan, 2012; Yao, Shao et Yang, 2018):

V=—""2(VP+p,g) (6.2)
My
. K. 0 0
Eres = 0 Kyy 0 (6‘3)
0 0 K

where P (Pa) is the fluid pressure, us (Pa.s) the dynamic viscosity of the fluid, g (m/s?) the

gravitational acceleration, K, is the effective permeability tensor for laminar and three-
dimensional flow in the reservoir and surrounding formation, K, , K, and K,, are the

permeabilities along the principal axes.

Energy conservation equation in the reservoir and surrounding formation
The energy conservation describing the heat transport in the reservoir is expressed as bellow:

(Cheng et al., 2016b; Nield et Bejan, 2012; Salimzadeh et al., 2018; Song et al., 2018):

0 —
g[(pc,, ), T |+ (pe,), 7VT =V (k,VT)-y 64)

= ;2.[—V(ke,,7’) +(pC,), Tﬂ (6.5)
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in which:

(pcp )e_//' =(1 _8)(pcp )r te (pcp ).f (6.6)

ky =(1-&)k, +&k, 67)

where (pcp)e i is the effective volumetric heat capacity at constant pressure of the rock-
fluid system, (pcp)f is the volumetric heat capacity of the fluid, (pcp)r is the volumetric

heat capacity of the rock matrix, k.sr is the effective thermal conductivity related to the
thermal conductivity k, of the rock matrix and that of the fluid kf, T(K) is the fluid
temperature and ¥ 1is the advective-diffusive heat exchanged between the porous media and

the fractures.

Governing equations through the fractures within the reservoir
The following equations are used to model the fluid flow and heat transport in the fractures in
two-dimensions within the porous matrix (Salimzadeh et al., 2018; Song et al., 2018; Yao et

al., 2018):

o(d, £, p,) =
T-'_Vf'(dfr Py Vﬁ") =S (6.8)
K, opP
S ——p 197
=Py 1, n (6.9)

K, -
Ve :_lu_(vtPfr +,0fg) (6.10)
’
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where Py, is the fluid pressure in the fractures, V. Pr, denotes the tangential gradient of the
fluid’s pressure in the fracture, Vfr (m/s) is the Darcy velocity vector in the fractures, ds (m)
is the fracture aperture, pf (kg/m?) is the water density, Uy (Pa.s) is the water dynamic
viscosity, &, is the fracture porosity, n is the normal direction on the fracture surface, S¢, is

the fluid exchanged on the fracture surface between porous rock and fractures (Sun et al.,

2017), and Kp, is the fracture effective permeability calculated with cubic law:

d’
K = S
r 1A
12«

(6.11)

where «a is the fracture roughness factor set to 1.6 and ds (m) is the fracture aperture.

The energy equation through the fractures is given by (Cheng et al., 2016b; Song et al.,
2018):

B —
$|:d/.r (pcp )eff,fr T:| + dfr (pcp )f Ve 'VzT = Vr '(d./"‘kE./ffrVT)-i- 4 (612)
where,
(pcp )ez[f,ﬁ, = (1 - g_/r ) (pcp )f, + gfr (pcl’ )f (6. 13)
ky,=(1-€,)k, +€,k, 6.14)

in which (pcp) is the effective volumetric heat capacity at constant pressure of the rock

eff.fr
-fluid system, (pcp) ; is the volumetric heat capacity of the fluid, (pcp) fris the volumetric

heat capacity of the rock matrix, K.ss s the effective thermal conductivity related to the

thermal conductivity kg, of the fractures and to the thermal conductivity ks of the fluid, T is
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the fluid temperature, V, denotes the tangential gradient, and 1 is the heat transfer between

the porous media and the fractures.

The production flow rate 7h,,., is calculated as follow (Li et Lior, 2015):

iy = = (6.15)

n

pro

where & is the water losses percentage which is negligible in this investigation, m;,; the

injection flow rate and n,,., the production well number per injection well.

The pressure drop created by circulating a unit mass flow of water through the reservoir

called flow impedance of the reservoir is computed as follow (Zeng, Su et Wu, 2013):

_P_

Z — inj pro
RET (6.16)

pro

where mpm the production mass flow rate, and Piy is the average injection pressure calculated

as:

Ly,

[ (Lol (6.17)

inj —

Ppro 1s the average production pressure calculated as follows:

L pro

jp(z,t)dz (6.18)
Ppm = ° L

pro
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where Lpro 1s the production well length, P(l,¢) is the pressure of injection well or production

well at location /(x,y,z) and at time .

Injection and production wellbores
The geofluid flow in the injection and production wells is assumed 1D. The surrounding
formation exchanges heat transfer with the injection well but the production well is insulated

in this investigation.

The energy equation for the fluid flowing in the injection and production wells is given:
or, .
Pr A Coy o + P Ay GV VT =

Py A e
v ApipekaTf + /b 7”

h

—3
V[ +0w  (6.19)

where 7 (K) is the temperature of the fluid flowing in the pipes, pr(kg/m?) is the fluid
density, Ay;,.(m?) is the injection or production pipe cross section area, C,r(J/(kg - K)) is
the thermal capacity at constant pressure of the fluid, ks(W/(m-K)) is the thermal
conductivity of the fluid, 7f>(m/s) is the velocity of the fluid flow in the injection and
production pipes, and ﬁ) is the friction factor. Several models can be used to calculate the

friction factor: Churchill, Stokes, Wood, Haaland, Colebrook, Von Karman, or Swamee-Jain
model. In this study, Churchill model is chosen, valid for all flow regime, to calculate the

friction factor as follows (Churchill, 1977):

g \2 L 112 (6.20)
fD:8|:[R_6) +(C1+C2) }

where:
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C = [—2.457ln[[lj | +o.27[im (6.21)
Re d,

16
, {37530) 622)

and

Re

in which Re=4p,Q, /7rdl.,uf is Reynolds number, dh Zd,- is hydraulic diameter,

e =0.046 mm is the pipe surface roughness.

In equation (6.19), Q.. 1s the exchanged heat transfer from the surrounding granite

formation or reservoir layers into the injection pipe, calculated as follows:

O, =(h2),, (T, ~T,) (6.23)

in which T,,; is the surrounding formation temperature or the reservoir layer temperature

computed, and (hZ )e 7 is the effective value of the heat transfer coefficient 2(W/m?) times the

wall perimeter Z(m) of the pipe, calculated as follow:

21

o 1 h{”n ) (6.24)

(hZ)

where 7; is the inner radius of the injection and production wells, 7, is the outer radius of the

injection and production wells, kpipe = 43.5 W/m.K is the pipe thermal conductivity (Shi et al.,
2019d).

The convective heat transfer coefficient h; of the geofluid is calculated as:
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(6.25)

where Nu, the Nusselt number, depends on the flow regime. In laminar regime for circular
cross section, the Nusselt number is 3.66 with constant surface temperature and 4.36 with
constant surface heat flux. In turbulent regime, the Nusselt number is calculated as follow

(Gnielinski, 1976):

. _(fo/8)(Re-1000) Pr

= (6.26)
1+1.27,/ f,,/8(Pr**~1)
where Prchf,uf / kf is the Prandtl number.
The geofluid pressure gradient is calculated as follows (Li et Lior, 2015):
V? dv,
-p,g+ JoPi Vs -pV, —Lin the injection well
dP f 2dinj,well dZ
T 2 6.27
@ —p,g&— JoPiV; -pV, ﬁin the production well €20
dem,well o dZ
6.4.2 Boundary and initial conditions

The above governing equations are solved under initial and boundary conditions as follows.
The initial reservoir temperature T;,;:(z) increases linearly with the reservoir depth z and is

expressed as:

T

init

(:)=1, ~ox(~2) .
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where the depth z is in kilometers and T = 30 °C/km is the geothermal gradient (Zinsalo,

Lamarche et Raymond, 2020b).

The initial reservoir pressure is hydrostatic and varies with the reservoir depth and the fluid
density. A regional flow with a hydraulic gradient of AH = 1 mm/m is applied parallel to
the x — y plane inducing natural groundwater flow from the production well to the injection
well in the EGS reservoir. For commercial objectives, according to authors Garnish and
Shock (Baria et al., 1999), water losses must be lower than 10 %. In this investigation, the

percentage § of water losses is negligible.

Inlet of the injection well:

(6.29)
(>0, TO=T,, 1,0=p,0,

where T4 1s the geofluid temperature at the outlet of the evaporator, calculated as a function
of the production fluid temperature 7, at the outlet of the production well and the maximum
heat transfer rate from the evaporator (see equation 6.40). Outflow boundary condition is

applied at the exit of the injection well.

Outflow boundary condition is applied at the bottom of the injection well. From the bottom
of the injection well, a vertical open hole of length Lini = 100 m and 0.25 m of diameter is
designed in the 4™ layer of the reservoir. This vertical open hole represents the inlet of the
EGS reservoir where the fluid at the injection well exit is injected. A line heat source is

applied at the inlet of the EGS reservoir as follows:

0, =P0C,, (70 =T )/ L, (6.30)

in which Tyou 1s the calculated fluid temperature at the bottom of the injection well where

heat outflow condition was applied.
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Outlet of the EGS reservoir:
At the bottom of the production well, a vertical open hole of Ly = 100 m and 0.25 m of
diameter is designed in the 2™ layer of the EGS reservoir. This vertical open hole represents

the outlet of the EGS reservoir where the following condition was applied:

t>0, —n:(~k,VT)=0, n, (6)=(1-5)p,0, (6.31)

The conditions from the outlet of the EGS reservoir were considered as the inlet condition of
the production well. Heat outflow condition was then applied at the head of the production

well.

Top and bottom boundaries of the surrounding formation:

t>0, —ﬁ~(—ke/fVT)=0, —ﬁ-(pfi)zo (6.32)
All vertical boundaries of the EGS reservoir and surrounding formation:

T=T,-tx(-z) if nV<0
t>0, <. . , P:p/.g(—AHxx—z)
n-(-k,VT)=0 if n-V =0 ' (6.33)

where 71 is the vector normal to the boundary concerned and an uniform regional flow is
parallel to the x —y plane with hydraulic head Hy = — AH - x where AH = 1 mm/m is

assumed value of the hydraulic gradient.

6.4.3 Thermodynamic modeling

The wellbore-reservoir is coupled to the power plant based on a binary cycle. The schematic
of the binary Organic Rankine Cycle power plant describing the process flow of the

secondary fluid is presented in figure 3.
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Figure 6.3 Schematic of the binary Organic Rankine Cycle power plant

The inlet high temperature (72y) of the geofluid was calculated using the coupled wellbores-

reservoir-ORC model.

The ORC model is based on the following assumptions:

1)

2)

3)

4)
5)

The heat losses in pipes and in the ORC heat exchangers, the power consumption of
auxiliary components, kinetic and potential energy changes were negligible.

The working fluid temperature at the outlet of the condenser (73) is assumed to be
known, coming from the available cooling water temperature (77) and a prescribed
pinch temperature.

From the condenser temperature, the saturation pressure is evaluated for a given fluid.
For a given pressure ratio, the evaporator pressure is evaluated.

The efficiency of the evaporator is assumed to be known.
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TA

Figure 6.4 T-s diagram of the Organic Rankine Cycle
system

With the known value of the efficiency, the heat transfer in the evaporator can be evaluated
from the definition of the efficiency. However, since the working fluid changes states, the

maximum heat transfer differs from its classical expression.

The heat transfer processes between the working fluid and the geothermal fluid are illustrated

in Figure 6.5.
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Case 2

Case 1

1=2p

Case 3

Figure 6.5 Different heat transfer processes between the working fluid and the

geothermal fluid

The heat transfer rate in each case is calculated as follows:

Case 1: Top =11

Case 2: Typ = T4

Gen =11, (1 =)

Dpm = (mpr()cp )geo (T2p - T4p)

(6.34)

(6.35)
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Case 3: T3 =Ts

qhn =(mprocp )geo (TZp_TS)—l_mwf (hS_h4) (6‘36)
where the specific enthalpies of the working fluid at the state points showed in Figure 4 and

hy—h,
np

(6.37)

S

h,=h, -

in which A4 is the enthalpy at the outlet of the ORC pump in the case of isentropic pumping
and np is the isentropic efficiency of the ORC pump set to 80% in this paper.

The maximum possible heat transfer rate ¢,,,, 1s deduced as follows:

G =100(],, G151, (6.38)
The actual heat transfer rate g is calculated as:

Q= €l (639
where &,,, is the heat exchanger effectiveness.

A volume flow rate Q,, = 50 I/s is fixed at the inlet of the injection well and the injected fluid

temperature is calculated as follows:

T4p = Tpro -

q
(0., (6.40)
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Evaporator:
The working fluid absorbs the heat from the geothermal fluid at constant pressure in the
evaporator. Energy balance of the evaporator gives the heat transfer rate between the working

fluid and the geothermal fluid:

Qevap :mwf (l"l _h4)

(6.41)
The exergy loss of the ORC evaporator is calculated as follows:
Ievap :E4+E2p _El _E4p (642)
where E; is the exergy rate of ORC state point and calculated as follows:
Ei = n.,lw’ (hl _henv _T;nv Si _Senv)
i )~Ton J (6.43)

Turbine:
In the turbine, the working fluid vapor leaving the evaporator is expanded from high pressure

P1to low pressure P>. The heat of working fluid vapor is converted into mechanical work.

The power produced by the turbine is calculated as follows:

W,y =ity (=) (6.44)

where h, 1s the working fluid enthalpy at the outlet of the turbine and calculated as follows:

hy =l ~1,, (h—h,) (6.45)

in which /2 is the enthalpy at the outlet of the turbine in the case of isentropic expansion and

Neurp 18 the isentropic efficiency of the turbine set to 85% in this paper.
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The exergy loss of the ORC turbine is calculated as follows:

turb = El - EZ - Wturb (646)

Condenser:
In the condenser, the expanded working fluid is cooled with cooling water by rejection of
heat at constant pressure. The heat transfer rate between the working fluid and the cooling

water is calculated as follows:
Qcand = mWf (h"l - }Lj) (647)

The exergy loss of the ORC condenser is calculated as follows:

i =FE,+E, -E, -E, (6.48)

cond

Feed pump:
The working fluid is compressed by increasing the pressure from the condenser to the

pressure of the evaporator. The power consumed by the pump is calculated by:

i, (hy—hy) (6.49)

W, =
P n,

The net power output is calculated as follows:

(6.50)

The thermal efficiency is calculated as follows:
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(6.51)
77t nerm = .—M
] Qevap
The exergy efficiency is calculated as follows:
W (6.52)
nexer = =
¢ Egeo
where Egeo is the exergy flow of the geothermal fluid calculated as follows:
Egeo = mgeo I:(hgeo - henv ) - Tenv (Sgea - senv ):| (6'53)

6.4.4 Candidates working fluids

The ORC working fluid choice depends of several factors and this selection can have a
significant impact on the performance of the ORC system and on human health. Some of
these factors include environmental properties, non-toxicity, safety, Ozone Depletion
Potential (ODP), Global Warming Potential (GWP), flammability, thermodynamic properties
of the working fluid but also the cycle performance and the geothermal fluid temperatures.

The candidate working fluids selected from REFPROP 9.1 are summarized in Table 6.2.

The working fluids types can be predicted by denoting the inverse of the slope of the

saturation curve as & such that:

ds (6.52)
dT,

evap

E=

calculated using the following equation presented by Liu et al. (Liu, Chien et Wang, 2004) :
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C n- Tr,eva 1 - T;,eva + 1
=" ( ) (2 ) AH,,, (6.53)

evap evap

where T epap = Tepap/Ter is the reduced evaporation temperature of the fluid, Teyg, is the
fluid evaporation temperature, T, is the fluid critical temperature, AH,,qp, is the fluid

enthalpy of vaporization, et n a coefficient equal to 0.375 or 0.38 (Poling, Prausnitz et
O'connell, 2001). A dry fluid corresponds to ¢ > 0, a wet fluid to ¢ < 0 and an isentropic
fluidto &€ = 0.

Table 6.2 Thermodynamic properties of working fluids considered in this investigation

N° | Working Fluid Ter Tep Per Molar | ODP | GWP
fluids Type (°O) °C) (kPa) mass
(g/mol)

1 | R601a Dry 187.20 | 27.83 | 3378.0 | 72.15 0 20
2 | R600a Dry 134.66 | -11.75 | 3629.0 | 58.12 0 3

3 | R1234ze(Z) | Isentropic | 150.12 9.73 | 3530.6 | 114.04 | 0 <l
4 | R245¢fa Dry 153.86 15.05 | 3651.0 | 134.05 0 858
5 | R152a Wet 113.26 | -24.02 | 4516.7 | 66.05 0 133
6 | Isobutene Dry 144.94 -7.00 | 4009.8 | 56.10 0 -

7 | RE347mcc Dry 164.55 34.18 | 2478.2 | 200.05 | 0 530
8 | R236ea Isentropic | 139.29 6.17 | 3420.0 | 152.04 | 0 1410
9 | Isohexane Dry 224.55 60.21 | 3040.0 | 86.17 0 -
10 | R1234yf Isentropic 94.7 -29.48 | 3382.2 | 114.04 0 4
11 | R236fa Dry 124.92 -1.49 | 3200.0 | 152.04 | 0 | 9810
12 | R1233zd(E) | Isentropic | 166.45 18.26 | 3623.7 | 130.5 0 1
13 | R365mfc Dry 186.85 | 40.19 | 3266.0 | 148.07 | O 804
14 | R600 Dry 151.97 -0.49 | 3796.0 | 58.12 0 20
15 | RE143a Dry 104.77 | -23.58 | 3635.0 | 100.04 | O 840
16 | RE245cb2 Dry 133.66 561 | 2886.4 | 150.05 | O 654
17 | RE245fa2 Dry 171.73 29.25 | 3433.0 | 150.05 | 0 286
18 | R1234ze(E) | Isentropic | 109.36 | -18.97 | 36349 | 114.04 | 0 <1
19 | R1243zf Isentropic | 103.78 | -25.42 | 3517.9 | 96.05 0 |<150
20 | R1336mzz(2) Dry 171.35 33.45 | 2903.0 | 164.05 | 0 2
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In this paper, the ORC operation conditions are displayed in table 6.3.

Table 6.3 ORC operation conditions

Parameters Value

Refrigerant mass flow rate 50 kg/s

Evaporator effectiveness 95%

Pump isentropic efficiency | 80%

Turbine isentropic efficiency | 85%

Turbine inlet pressure 1600 kPa
Condenser temperature 300 K
Ambient temperature 298 K
Environmental pressure 101325 Pa

6.4.5 Meshing sensitivity analysis

In this study investigation, EGS reservoir, wellbores, and ORC power plant were coupled for
sustainable and efficient use of multiple-fractures Enhanced Geothermal System.
Mathematical and thermodynamic models are solved with Comsol Multiphysics 5.5 coupled
to Matlab with REFPROP 9.1. The large-sized reservoir is located 5850 m deep, while the
injection and production wells have a very small diameter compared to the large dimensions

of the reservoir, which contains fractures with 0.1 mm of thickness.

An adequate mesh technique is essential to have a reliable finite element solution. The
surrounding geological formation and the EGS reservoir are meshed with tetrahedron
elements, fractures with 2D-elements, injection and production wells are meshed with 1D-
elements. Each mesh comprises N1 linear unidimensional elements, N2 triangular elements,
and N3 tetrahedral elements. The fractures constitute the main channels for the injected fluid
flow and the heat exchange within the EGS reservoir. Thus, a boundary layer mesh is applied

on the fractures surface within the reservoir. The time is discretized using Backward
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Differentiation Formula which is an implicit method with time step set at 0.1 year. The
meshing sensitivity on the numerical results is analyzed with six different meshes computing

the production fluid temperature over 40 years (Figure 6.6).

180 e L E e e e o B B LI s s e Ee
170 S T
—— Mesh 1
160 — Mesh2
—— Mesh 3
—_ Mesh 4
8150' —— Mesh 5§
&g Mesh 6
140}
N1 N2 N3 Computation time
130L Mesh 114723 4301 931 5528
Mesh2 17365 4752 945 636 s
Mesh 3 19120 4863 979 723 s
120 Mesh 4 25292 6109 1001 912s
Mesh 5 39462 8296 1248 1117s
Mesh 6 52854 12581 2061 2174s
110014{181111.7.11161.2101.7.141218131.7.1316140
Time (years)

Figure 6.6 Meshes sensitivity analysis on the production temperature as
a function of operation time with Q= 50 I/s, and AH = 1 mm/m

in the case of isopentane as ORC working fluid.

The geofluid temperature at the outlet of the production well of mesh 5 and mesh 6 show the
convergence and the computation time of mesh 5 is shorter. Thus the mesh 5 is adopted and
the reservoir and surrounding formation are meshed with finer tetrahedral element, the
fractures with triangular finer element. The injection and production wells and open holes

were meshed with unidimensional extremely fine element (Figure 6.7).
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6.5 Validation of thermos-hydraulic and ORC models

In this study, the validity of the numerical solution was compared to an analytical solution of
fracture temperature distribution presented by Barends (Barends, 2010). The fluid is injected
through the single horizontal fracture imbedded in the middle of the rock matrix and flows in
the x direction (Figure 6.8). Barends (Barends, 2010), based on Lauwerier’s concept
(Lauwerier, 1955), proposed analytically the fluid temperature Ty, (x, t) at the outlet of the

fracture as a function of operation time ¢ and location x in the fracture:

k x 1 X
T T, + . T t-
f( t)= ( )e’”fc p.C d, \/U (U i x)k [ Umj) (6.57)

inj inj

p}” D

where Ty (°C) is the initial rock matrix temperature, Uin (m/s) is the injection fluid velocity,
Tinj (°C) i1s the injection fluid temperature, ds- (m) is the fracture aperture, I' is the unit step

function. The parameters used in the numerical model are given in Table 6.4.

Rock matrix T;o

Uy i T HlHHeatflux

— l—’;f’_—m* Fracture d fr Tro — T (x,t) |L
0 TTTTTHeatﬂux

Rock matrixT;,

N

5 L = 900m )l

Figure 6.8 Fluid Flow and heat transfer through a single fracture
model in 2D plane rock
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Table 6.4 Validation model parameters

Parameters dfr ,Df Cpf Pr Cp‘r kT TTO Uinj Tinj
Value 0.002 | 1000 | 4200 | 2600 920 3.5 170 [ 0.01 | 60
Unit m | kg/m® | J/(kgK) | kg/m? | J/(kg.K) | W/(mK) | °C | m/s | °C

The numerical solution of the fluid temperature at the outlet of the fracture for different
positions x = 500m, x = 700 m and x = 900 m over a 40 years period was compared

against of the analytical results as showed in Figure 6.9.
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The maximum relative error obtained is 0.5%, which is acceptable. The concordance

between the numerical and analytical results showed that the numerical model is reliable.

The ORC model was also validated against the Chena Geothermal power plant in Alaska,
USA. The validation was made using the same working fluids and operating conditions.
Chena Geothermal power plant design data were used to validate our Matlab code. The
organic working fluid used in this power plant was R134a. Experimental Chena Geothermal

power plant design data were summarized in table 6.5 (Aneke, Agnew et Underwood, 2011).

Table 6.5 ORC operation conditions in Chena
Geothermal Power Plant

Parameters Value
Geothermal mass flow rate 33.39 kg/s
Cooling water mass flow rate 101.68 kg/s
Turbine inlet pressure 1.6 MPa
Turbine outlet pressure 0.439 MPa
Turbine isentropic efficiency 80%
Geothermal fluid inlet temperature | 73.33 °C
Geothermal fluid exit temperature | 54.44 °C
Cooling water source temperature | 4.44 °C
Cooling water exit temperature 10 °C
Pump power 0.04 MW
Gross generator power 0.25 MW
Working fluid mass flow rate 12.17 kg/s
Energy efficiency 8%

Under the same conditions, calculating the maximum heat transfer rate with equation (6.36),
the energy efficiency calculated was 8.12%. Compared to the Chena Geothermal power plant
data, this is a good agreement with our result with relative error of 3.75%. The reinjection

temperature was also calculated. The numerical reinjection temperature found was 54.85 °C
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with a temperature difference of 0.41 °C compared to the geothermal fluid exit temperature
of Chena geothermal power plant. The numerical cooling water exit temperature found was
9.77 °C and the cooling water exit temperature of the Chena geothermal power plant is

10 °C. The cooling water exit temperature difference is 0.23 °C.

6.6 Results and discussion

In this coupled EGS reservoir-wellbores-ORC power plant model, the influence of the ORC
working fluids on the production temperature at the outlet of the production well was first

studied.

The working fluids studied are of 4 categories:

- Hydrocarbon refrigerants (HC): R601a, R600a, Isobutene, Isohexane, R600

- Hydrofluorocarbon refrigerants (HFC): R245fa, R152a, R236ea, R236fa, R365mfc

- Hydrofluoroolefin refrigerants (HFO): R1234ze(Z), R1234yf, R1233zd(E),
R1234ze(E), R1243zf, R1336mzz(Z)

- Hydrofluoroether refrigerants (HFE): RE347mcc, RE143a, RE245¢cb2, RE245fa2.

It is readily found that the ORC working fluids have a significant effect on the reinjection
geofluid temperature. The effect of working fluids on the production temperature was small.
The trend of the geofluid production temperature is the same for all the working fluid studied
over the entire 40-year production period. After the thermal breakthrough time, the
production temperature drop is rapid for all working fluids. The working fluid has slight
impact on the reservoir impedance flow. The production stability period varies from 18.3 to

18.5 years depending on the type of ORC working fluid used.

The production temperature of the geothermal fluid recovered at the production wellhead and
the inlet injection well temperature were determined for all refrigerant fluids. The initial inlet
injection well temperature (7ini = T4), the initial outlet production well temperature 7pro,i,

the geofluid temperature at the end of system operation at the inlet injection well Tinj.end, and



257

at the outlet of the production well 7pro,end were calculated and summarized in Table 6.6. The
thermal rupture time #»r, the production and re-injection temperatures at which this time is

reached are also calculated (Table 6.6).

Table 6.6 Simulated results of reinjection and production geofluid temperatures with
0, =50 /s, AH=1 mm/m, dist = 500 m, with different working fluids for

myr = 50 kg/s and P; = 1600 kPa

N° | Working Fluid tor Inlet injection well Outlet production ZRav

(vears) temperature well temperature

Tinji | Tinjor | Tinjend | Tproi | Tprobr | Tpro,end

°CO) | (°O) | (°O | (°O) | (°O) | (°O)
1 | R60la 185 | 73.9 | 73.8 | 72.6 |170.0 | 169.5 | 155.1 | 0.192
2 | R600a 184 | 582 | 58.1 | 56.5 | 170.0 | 169.5 | 154.9 | 0.193
3 | R1234ze(2) 184 | 935 | 93.1 | 849 |170.0| 169.5 | 1553 |0.192
4 | R245fa 184 | 954 | 950 | 86.1 |170.0 | 169.5 | 1554 | 0.192
5 | RI52a 184 | 66.3 | 659 | 56.6 | 170.0 | 169.5 | 155.0 | 0.193
6 | Isobutene 184 | 60.5 | 60.4 | 588 | 170.0 | 169.5 | 154.9 | 0.193
7 | RE347mcc 184 11084 [ 107.6 | 105.2 | 170.0 | 169.5 | 155.6 | 0.191
8 | R236ea 184 11039 103.5| 935 | 170.0 | 169.5 | 1555 |0.192
9 | Isohexane 184 | 845 | 845 | 835 |170.0 | 169.5 | 1552 |0.192
10 | R1234yf 183 1017|1013 | 91.4 |170.0 | 169.5 | 1554 | 0.192
11 | R236fa 18.5 |1106.3 | 105.8 | 959 |170.0| 169.5 | 155.5 |0.192
12 | R1233zd(E) 18.5 | 99.0 | 98.6 | 94.4 |170.0| 169.5 | 1554 |0.192
13 | R365mfc 18.5 | 1055|1054 | 104.4 | 170.0 | 169.5 | 155.5 |0.192
14 | R600 184 | 61.5 | 61.5 | 59.9 |170.0 | 169.5 | 154.9 | 0.193
15 | RE143a 184 | 94.0 | 93.6 | 83.8 |170.0 | 169.5 | 1553 | 0.192
16 | RE245¢b2 185 | 103.0 | 102.6 | 92.9 | 170.0 | 169.5 | 155.5 | 0.192
17 | RE245fa2 185 | 989 | 98.4 | 973 [170.0| 169.5 | 1554 |0.192
18 | R1234z¢(E) 185 | 989 | 985 | 88.5 |170.0 | 169.5 | 155.4 | 0.192
19 | R1243zf 184 | 91.8 | 91.5 | 81.8 [170.0| 169.5 | 155.3 |0.192
20 | R1336mzz(Z) | 18.5 | 1054|1053 | 1042 | 170.0 | 169.5 | 1555 | 0.192
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Overall, the geofluid temperature at the outlet of the production well is little impacted while
the re-injection temperature of the geothermal fluid leaving the evaporator is greatly affected
and varies from 56.5 °C to 108.4 °C depending on the ORC working fluid adopted. The

period of decline is rapid after this period of stable production.

A pre-selection among the 20 candidate working fluids set out in Table 2 is made based on
the steam enthalpy at the turbine inlet. The condition imposed is that the enthalpy of steam at
the inlet of the turbine (4: (kJ/kg)) should be greater than the enthalpy (4s (kJ/kg)) of
saturated steam over the entire study period. The entry of water into the turbine are harmful
to the blades of the turbine. The change in the enthalpy of each ORC working fluid is
determined as a function of the operating time of the system. The enthalpy of saturated vapor
hs 1n all the cases studied was calculated. The simulation results of the vapor enthalpies at the
beginning and end of operation time are shown in Table 6.7. The working fluid enthalpy at
the turbine inlet varies from an initial value and gradually decreases to a certain value below
or above the critical value As depending on the type of refrigerant fluid considered. In
table 6.7, tabove 1s the operation time during which the enthalpy of the working fluid is greater

than the enthalpy of saturated vapor.

From the simulation results, it appears that the 11 fluids below were pre-selected:
- Hydrocarbon refrigerants (HC): R600a
- Hydrofluorocarbon refrigerants (HFC): R152a, R245fa, R236ea, R245fa
- Hydrofluoroolefin refrigerants (HFO): R1234yf, R1233zd(E), R1234z¢(E), R1243zf
- Hydrofluoroether refrigerants (HFE): RE143a, RE245¢cb2.

The evolution of the energy and exergy efficiencies were shown for the 11 working fluids
pre-selected among the candidate working fluids (Figures 6.10-6.15). Over the 40 years of
operation, the average energy and exergy efficiencies were evaluated and summarized in

Table 6.8.



Table 6.7 Comparison of the enthalpy of steam at the turbine inlet to

the enthalpy of saturated steam for different working fluids

N° Working Fluid hiimit | Niend hs tabove

Fluid Type | (kl/kg) | (ki/kg) | (ki/kg) tears)
1 | R601a Dry 395.5 | 338.8 | 5154 | 0.0
2 | R600a Dry 728.8 | 669.3 | 666.5 | 40.0
3 | R1234ze(Z) | Isentropic | 103.8 | 76.6 | 407.3 | 0.0
4 | R245fa Dry 5404 | 517.9 | 481.6 | 40.0
5 |R152a Wet 674.8 | 654.2 | 540.6 | 40.0
6 | Isobutene Dry 5334 | 474.1 | 5118 | 275
7 | RE347mcc Dry 485.6 | 438.8 | 457.8 | 325
8 | R236ea Isentropic | 502.8 | 487.1 | 435.5 | 40.0
9 | Isohexane Dry 2743 | 219.5 | 5314 | 0.0
10 | R1234yf Isentropic | 5142 | 497.7 | 395.5 | 40.0
11 | R236fa Dry 492.1 | 476.5 | 413.7 | 40.0
12 | R1233zd(E) | Isentropic | 5227 | 481.8 | 481.4 | 40.0
13 | R365mfc Dry 499.8 | 444.8 | 536.5 | 0.0
14 | R600 Dry 715.1 | 656.0 | 7240 | 0.0
15 | RE143a Dry 5492 | 532.1 | 433.7 | 40.0
16 | RE245¢cb2 Dry 507.9 | 490.9 | 4362 | 40.0
17 | RE245fa2 Dry 527.9 | 473.0 | 499.3 | 30.2
18 | R1234z¢(E) | Isentropic | 526.3 | 510.4 | 424.3 | 40.0
19 | R1243zf Isentropic | 5582 | 540.2 | 438.0 | 40.0
20 | R1336mzz(Z) |  Dry 496.1 | 441.5 | 478.6 | 26.8

259
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Table 6.8 Simulation results of energy and exergy
efficiencies for different working fluids pre-selected

N° Work_ing Fluid Fluid Miorm | Mexerg
Fluid Type category (%) (%)
1 | R600a Dry HC 11.58 | 40.08
2 | R245fa Dry HFC | 14.25 | 41.97
3 | RI152a Wet HFC | 848 | 35.26
4 | R236ea Isentropic | HFC 12.41 | 32.27
5 | R1234yf Isentropic | HFO 6.57 | 17.67
6 | R236fa Isentropic | HFC 11.15 | 27.90
7 | R1233zd(E) Dry HFO | 15.70 | 43.20
8 | REl43a Dry HFE 8.07 | 24.25
9 | RE245cb2 Dry HFE | 12.69 | 32.25
10 | R1234z¢(E) Dry HFO | 869 | 2436
11 | R1243zf Dry HFO | 795 | 24.60

It is readily found that the working fluid which gives the best performance is R1233zd(E)
(Table 6.8, Figures 6.10-6.15). The energy efficiency kept stable at 15.70% during the first
28.5 years of electricity production and decreases slowly after this period of stability until
reaching 15.57% at the end of production. The exergy efficiency increases the first 28.5 years
of production from 42.43% to 44.00% and slowly decreases to 43.47% at the end of the 40
years of operation. The average energy efficiency of the ORC is 15.70% and the average
exergy efficiency of the plant is 43.20%. The working fluid R1233zd(E) is a
Hydrofluoroolefin refrigerant (HFO), non-flammable fluid with no impact on ozone

depletion and very low greenhouse effect (Global Warming Potential equal to 1).

Based on R1233zd(E) as best working fluid chosen, the effect of the vapor pressure at the
inlet of the turbine was analyzed. Six values of the turbine inlet pressure were investigated.
The fundamental condition is to have the enthalpy of the vapor of the working fluid greater

than the enthalpy of saturation.
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The evolution of turbine inlet enthalpy for different value of vapor pressure was displayed
(Figure 6.16a-b). Under the conditions in this investigation, it is readily found that for
R1233zd(E) vapor pressure greater than 1600 kPa, droplets formation will enter the turbine,
which is damaging to the blades of the turbine.
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The geofluid reinjection temperature for different turbine inlet pressure values at 1, 10, 20,
30 and 40 years were shown (Table 6.9). The reinjection temperature is the temperature of

the geothermal fluid at the outlet of the evaporator. The condenser pressure found was

138.5 kPa.

Table 6.9 Geofluid reinjection temperature
simulation results for different turbine inlet
pressure values at 1, 10, 20, 30 and 40 years

Operation | Turbine inlet pressure (MPa)
time 1.3 |14 |145] 15| 1.6
(years)

1 98.1 | 98.4 | 98.5 | 98.6 | 98.9
10 97.7198.1 198.2 984 |98.7
20 97.5197.8197.9|98.1 | 984
30 92.7193.1 1932934950
40 88.5190.6 | 91.6 | 92.5|94.4

The turbine inlet pressure effect on the energy efficiency as a function of the production

temperature is studied (Figure 6.17).
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Figure 6.17 Energy efficiency as a function of production temperature for
different turbine inlet pressure value

Increasing the turbine inlet pressure from 1.3 MPa to 1.6 MPa leads to a slight increase in the
re-injection temperature and the maximum temperature difference between the start and the
end of system operation is 9.6 °C and the smallest reinjection temperature difference is
4.5 °C. Over the entire production period, the optimum pressure at the inlet of the turbine for
better performance is 1.6 MPa. In this condition, no droplets formation will enter the turbine.
The energy efficiency ranges from 15.57% to 15.70% and the exergy efficiency from 42.4%
to 43.5%.

The evolution of the energy efficiency as a function of turbine inlet temperature for different

value of turbine inlet pressure is displayed (Figure 6.18).
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Figure 6.18 Energy efficiency as a function of turbine inlet
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For a given turbine inlet pressure, the energy efficiency increases slightly with the turbine
inlet temperature. From the start to the end of the production period, the turbine inlet
temperature decreases from 156.0-127.9 °C, 156.2-125.4 °C, 156.3-121.1 °C for turbine inlet
pressures of 1.45 MPa, 1.5 MPa and 1.6 MPa respectively.
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condenser temperature for a production temperature 7,,,, = 155 °C

The condensation temperature effect on the energy efficiency and exergy efficiency a

production temperature 7, = 155 °C is analyzed (Figure 6.19). The energy efficiency and

exergy efficiency decrease with increasing the condenser temperature. It is found that, the
increase of the condenser temperature from 25 to 45 °C leads to a decrease in the net electric
power from 2.32-1.97 MW to 1.71-1.45 MW, a decrease in energy efficiency from 16.0 -
15.8% to 12.8-12.9%, and a decrease in exergy efficiency from 43.5-44.6% to 32.1-32.6%.
An improvement in the performance of the system is obtained for a low value of the

condensing temperature of 25 to 30 °C.
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Table 6.10 Geofluid reinjection temperature
simulation results for different condensation
temperature values at 1, 10, 20, 30 and 40 years
with P1 = 1.6 MPa

Operation time | condensation temperature (°C)
(years) 25 | 30 | 35 | 40 45

1 98.5198.9199.8199.9 | 102.6

10 08.2198.7199.5|98.7|102.4

20 97.9198.4199.3|98.4 |102.1
30 94.5195.0 | 959 96.0 | 98.7
40 93.9194.4 1953|954 |98.1

The simulation results for different condensation temperature values over

operation time with P1 = 1.6 MPa were summarized in table 6.11.

Table 6.11 Performance simulation results for different
condensation temperature values over 40 years of
operation time with P1 = 1.6 MPa

TCO | 7 @) | T @) | THEO) | Whee (MW)
25 16.0—-158 |143.5-446 | 156.3—-121.3 | 2.32-1.97
30 152-150| 40.5-41.5 | 156.5—-121.3 | 2.16 —1.84
35 144-143|37.6-38-5|156.8—-121.5| 2.01 -1.70
40 13.6-13.5| 348-355 | 157.1-122.1 | 1.85-1.57
45 12.8-129| 32.1-32.6 | 1574—-1223 | 1.71-1.45

40 years of

The results found are justified because the main function of the turbine is to expand the

R1233zd (E) vapor by lowering the temperature and the pressure. The lower the temperature

at the outlet of the turbine, the less efficient the turbine and the net power output would drop.

The reduction in net output power systematically leads to a reduction in energy and exergy
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efficiencies. Also as a result, for a fixed value of the condensing temperature, increasing the
turbine inlet temperature leads to the increase in the net output power and therefore the
energy and exergy efficiency are improved. Under the operating conditions of the EGS
reservoir, a combination of a maximum turbine inlet pressure of 1.6 MPa, a maximum
refrigerant flow rate of 50 kg/s and a condensing temperature of 25 °C gives better
performance with an energy efficiency of 15.8-16.0%, an exergy efficiency of 43.5-44.6%, a
turbine inlet temperature of 121.3-156.3 °C, a net electric power of 1.97-2.32 MW.

According to DiPippo (DiPippo, 2004), the energy efficiency is between 8 and 12% in
general and with some improvement in the output power, the energy efficiency could be
between 10 to 20% and the exergy efficiency greater than or equal to 40%. In this study, the
R1233zd(E) working fluid chosen provides an energy efficiency of 15.8-16.0% and the
exergy efficiency found is between 43.5-44.6% over the 40 years of production. The results

of this investigation are in perfect agreement with reality.

6.7 Conclusion

In this study, a coupled reservoir-wellbores-ORC power plant model for sustainable and
efficient use of a multiple-fracture Enhanced Geothermal System is performed. The paper
focuses also on the working fluid selection and the performance analysis of the Organic
Rankine Cycle Power Plant over 40 years of operation time. Twenty candidate working
fluids were chosen from REFPROP 9.1 taking into account environmental properties, safety,
non-toxicity, Global Warming Potential (GWP), Ozone Depletion Potential (ODP), and
thermodynamic properties. The established model was validated against analytical solution

and experimental data.

A superheated Organic Rankine Cycle using working fluid was considered. The enthalpy of
vapor at the inlet of the turbine should be greater than the enthalpy of saturated steam over
the entire study period. The coupling of the wellbores, the EGS reservoir and the geothermal

power plant allows complete management of the system combing thermo-hydraulic processes



274

and different aspects of power plant. In this model, the temperature of the geofluid leaving

the outlet of the production well and the temperature of the geofluid leaving the ORC

evaporator were calculated simultaneously. In the ORC model, the steam at the inlet of the

turbine is often assumed to be saturated but in this coupled model, the type of steam admitted

into the turbine is checked to avoid breaking the turbine blades. Comsol Multiphysics,

Matlab and REFPROP 9.1 were combined to solve governing equations and thermodynamics

model. Based on the simulation results, the following conclusions are made:

1)

2)

3)

The working fluids have a slight effect on the production temperature and the
reservoir flow impedance but their influence on the reinjection geofluid temperature
is greater. The reinjection temperature varies from 56.5 °C to 108.4 °C depending on
the ORC working fluid used. The period of production temperature decline is rapid

after a certain period of stable production varying between 18.3 and 18.5 years.

Based on the turbine inlet superheated vapor condition, 11 working fluids were pre-
selected:
- Hydrocarbon refrigerants (HC): R600a
- Hydrofluorocarbon refrigerants (HFC): R152a, R245fa, R236ea, R245fa
- Hydrofluoroolefin refrigerants (HFO): R1234yf, R1233zd(E), R1234ze(E),
R1243zf
- Hydrofluoroether refrigerants (HFE): RE143a, RE245¢cb2.

Based on the energy efficiency and the exergy efficiency, the best performing
working fluid was R1233zd(E), a hydrofluoroolefin refrigerant, non-flammable with

zero impact on ozone depletion and very low Global Warming Potential.

Performance analysis was conducted based on the R1233zd(E). The effects of turbine
inlet pressure on re-injection temperature, energy efficiency, and exergy efficiency
were investigated. The energy efficiency and exergy efficiency decrease with
increasing the condenser temperature. Under the operating conditions of the EGS

reservoir and operations power plant, a combination of a maximum turbine inlet
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pressure of 1.6 MPa, a maximum refrigerant mass flow rate of 50 kg/s and a
condensing temperature of 25 °C prevents droplets formation in the turbine. This
combination gives better performance with energy efficiency of 15.8-16.0%, exergy
efficiency of 43.5-44.6%, turbine inlet temperature of 121.3-156.3°C, and net electric
power of 2.32-1.97 MW.
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6.9 Appendix

Appendix 6.A: Fluid properties dependent of temperature

The fluid density is expressed as follows (Qu, Zhang et Guo, 2017):

p, =3.7182x107T* ~0.00307° +1.4005T +838.4661, 273.15 K<T<55375K  (6.A.1)

The dynamic viscosity of the fluid 4 is expressed as a function of the fluid temperature:

MU= 1.3799—0.0212T +1.3604x107* T* —4.6454x107' T*

+8.9043x107°T* —9.0791x10 > 7° +3.8457x10™° T (6.A.2)
for a fluid temperature in range of 273.15 K and 413.15 K, and

#, =0.0040-2.1075x107° T +3.8577x107°T* =2.3973x10™'T°  (6.A.3)

for a fluid temperature in range of 413.15 K and 553.75 K.
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The variation of isobaric heat capacity is expressed with temperature as:

Cpr =12010.1471-80.4073T +0.30987* —5.3818x107*T° +3.6254x107 T* (6.A.4)

for a fluid temperature in range of 273.15 K and 553.75 K.

The variation of fluid thermal conductivity with temperature is given as:

k, =—0.8691 +0.00897 —1.5837x10° T +7.9754x10~°T* (6.A.5)

for a fluid temperature in range of 273.15 K and 553.75 K.









CHAPITRE 7

DISCUSSIONS GLOBALES

La production d’¢lectricité par la géothermie profonde est d’une réalité incontestable capable
de couvrir une bonne partie des besoins énergétiques avec moins d’impact sur
I’environnement. Quatre parties sont développées dans ce projet de thése en vue d’atteindre

les objectifs fixés en introduction.

La durabilité du systéme géothermique amélioré est trés préoccupante et il est important de
fournir a I'industrie une gestion améliorée des stratégies d'injection de fluide dans le réservoir

afin de maximiser le taux d'extraction de chaleur.

En effet premi¢rement, nous avons analysé et proposé, sur la base d’un nouveau modele, la
meilleure option d’injecter le fluide dans le réservoir d’un systéme géothermique amélioré
afin d'améliorer les performances du systéme. La stratégie de réinjection de fluide
géothermal dans le réservoir est trés importante pour obtenir de meilleures performances.
Pendant longtemps, la conception et 1'agencement des puits d'injection et de production ont
¢été faits en fonction des progrés technologiques de 1'industrie pétroli¢re et gaziére. Dans la
plupart des articles antérieurs, 1’injection est faite sur toute la profondeur du réservoir
considéré comme un milieu poreux isotrope (Jiang et al., 2014; Lei et al., 2020; Ma et al.,
2020b). Or les propriétés thermophysiques et hydrauliques du réservoir ne sont pas en réalité
constantes dans toutes les directions. Avec notre proposition, une analyse approfondie
s’impose pour identifier les zones les plus favorables pour injecter le fluide dans le réservoir.
Toutes les possibilités d'injection ont été explorées afin d'avoir une meilleure performance du
systetme géothermique amélioré¢ d’apres nos études. Les puits verticaux d'injection et de
production sont positionnés a différentes profondeurs afin de réduire potentiellement les
couts de forage de puits et augmenter le temps de rétention hydraulique dans le réservoir. Les
résultats ont montré qu'une injection sur 100 m dans la 4éme couche réservoir donne la

meilleure puissance électrique effective de 9,65 MWe. La température de production
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augmente de 167,9 °C a une valeur maximale de 170,44 °C puis diminue a mesure que
l'injection se poursuit jusqu'a une valeur de 166 °C et I'impédance d'écoulement du réservoir
est d'environ 0,222 MPa/(kg/s). Pour une exploitation commerciale du systéme géothermique
amélioré, Garnish et Shock ont suggéré la chute de température de production devrait étre
inférieure a 10% pendant une période de production de 15 a 20 ans sans restimuler le
réservoir, la perte d'eau inférieure a 10% et le volume du réservoir stimulé supérieur a 2 x
10% m? (Zeng et al., 2013). Dans la méme foulée, Evans (2010) a démontré que pour un
débit d’injection d’eau de 50 kg/s et une température d’injection de 60 °C, la puissance
¢lectrique moyenne est de 3,5 MW et I'impédance du réservoir est de 0,2 MPa/(kg/s).
Compte tenu du fait que toutes les formations géologiques n’ont pas les mémes propriétés,
une analyse profonde de la stratégie d’injection s’avere indispensable pour une estimation

réaliste du potentiel d’¢électricité.

Le réservoir d’un systéme géothermique amélioré est fortement hétérogéne en raison de la
préexistence de fractures naturelles et de différentes formations. Etant donné que les
frontiéres du réservoir sont généralement ouvertes pratiquement, l'injection d'eau dans le
réservoir sous forte pression provoque inévitablement des pertes d'eau du réservoir vers la
formation environnante. La prise en compte des pertes en eau dans l'analyse d’extraction de
la chaleur est trés importante pour une estimation plus réaliste. La plupart des études
antérieures ignorent l'influence des pertes d'eau, 1'hétérogénéité du réservoir et l'anisotropie
de perméabilit¢ dans l'analyse de chaleur extraite du systéme. Méme si I’eau peut étre
complétée a la réinjection au puits d’injection, la quantité d’eau perdue a un impact important
sur la puissance thermique extraite. La perte d’eau constitue un manque de contréle sur la
gestion du réservoir et les frais de pompage pour injecter 1’eau perdue constituent des frais
supplémentaires d’exploitation. L’eau qui s’échappe du réservoir peut emporter une quantité
importante d’énergie thermique pouvant raccourcir la durée de vie du réservoir. De plus,
plusieurs réservoirs fracturés sont modélisés avec la méthode des milieux poreux équivalents
et le réservoir a été considéré comme homogeéne, imperméable et isotrope. Il est trés rare de
voir dans les travaux antérieurs, la prise en compte des effets combinés de I'hétérogénéité du

réservoir, des pertes d'eau inévitables et de l'anisotropie de perméabilité du réservoir. Cette
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partie du projet de theése apporte une analyse quantitative des effets de I'hétérogénéité du
réservoir et des pertes d'eau. En prenant en compte les pertes d'eau, I'hétérogénéité du
réservoir et l'anisotropie en perméabilité, une analyse quantitative de Il'influence de
l'inclinaison du puits, de l'espacement des puits afin de fournir un espacement maximal et
minimal pour une exploitation rentable des systemes géothermiques améliorés a été conduite
de fagon judicieuse. Cet article apporte une contribution significative pour une exploitation
d’énergie géothermique durable avec plus de réalisme. La recherche de solution pour limiter
la perte d’eau est au cceur de la recherche dans ce domaine. Jusqu’a date, les mesures de
controle des pertes d’eau utilisées comprennent le forage de plus d’un puits de production
pour intercepter les fuites d'eau et I'utilisation de pompes au fond des puits de production
pour faciliter I’aspiration de fluide de production (Abé et al., 1999). Une étude judicieuse sur
le nombre optimal de puits de production s’impose. De plus il faut faire circuler I’eau dans la
plus grande partie du réservoir sans pour autant raccourcir la durée de vie du réservoir

constitue un enjeu majeur.

C’est pour cette raison que dans la troisiéme partie de cette thése, la conception et
I’optimisation de la disposition des puits d’injection et de production ont été abordées pour
une exploitation optimale. En effet, dans un systéme géothermique amélioré, le phénomeéne
qui contraint véritablement son développement est 1'écoulement préférentiel observé entre le
puits d'injection vers le puits de production pour un systéme conventionnel a deux puits. Ce
phénomeéne a un impact direct sur la durée de vie du réservoir et une rupture thermique
prématurée apparait. Falcone et al. ont rapport¢ que le développement du systéme
géothermique amélioré doublet présente des défis techniques et économiques avec deux
puits. Cependant, le fluide injecté ne pourrait pas circuler dans toute la masse rocheuse. Il
faut envisager des solutions alternatives pour faire circuler lI'eau dans la grande partie du
réservoir en étudiant la possibilité d'essayer plusieurs puits d'injection et de production. Le
défi est de limiter le nombre de puits d’injection car beaucoup d’eau froide injectée dans le
réservoir pourrait refroidir rapidement le réservoir et sa durée de vie serait aussi réduite. Les
configurations un puits d’injection avec deux puits de production et trois puits d’injection

avec deux puits de production présentent des résultats intéressants. La configuration qui
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fournit une exploitation optimale de I’extraction de la chaleur est trois puits d’injection et
deux de production. Cette configuration proposée est nouvelle et constitue une contribution
non négligeable a la meilleure compréhension de la production d’électricité par le systéme

géothermique amélioré.

Pour une exploitation durable et efficiente des ressources géothermiques a faible ou moyenne
enthalpie, une intégration compléte du réservoir a la centrale est indispensable. Cette
approche permet de faire une gestion globale du systéme. L’effet de tous les parameétres
intervenant dans le systeme pourrait étre analysé. C’est dans cette optique, que dans cette
dernicére partie de la thése, un couplage de puits, réservoir et centrale est établi et résolu
numériquement sur une période de 40 ans de production. Une modélisation numérique est
faite et la validation des résultats avec ceux analytiques et expérimentaux concordent

parfaitement.

Vingt fluides de travail ORC ont été pris en compte afin de sélectionner le meilleur fluide de
travail en fonction du rendement énergétique et du rendement exergétique. Les résultats
trouvés montrent que les fluides de travail ont un effet significatif sur la température de
réinjection du fluide. L’impact des fluides de travail est et un léger effet sur la température de
production et 1'impédance d'écoulement du réservoir. La température de réinjection varie de
56,5 °C a 108,4 °C selon le fluide de travail ORC utilisé. Le fluide de travail le plus
performant était le R1233zd(E). Dans les conditions de fonctionnement du réservoir EGS,
une combinaison d'une pression d'entrée maximale de la turbine de 1,6 MPa, d'un débit
massique maximal de réfrigérant de 50 kg/s et d'une température de condensation de 25 °C
empéche la formation de gouttelettes dans la turbine. Cette combinaison donne de meilleures
performances avec un rendement énergétique de 16,0-15,8%, un rendement exergétique de
43,5 - 44,6%, une température d'entrée de la turbine de 156,3 - 121,3 ° C, une puissance
¢lectrique nette de 2,32 - 1,97 MW.

En se basant sur la revue de littérature, une comparaison des rendements énergétique et

exergétique donne une rigidité aux solutions obtenues (Tableau 7.1).
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Tableau 7.1 Tableau comparatif des rendements énergétique et exergétique de quelques
centrales géothermiques existantes

Quelques centrales géothermiques existantes

771,‘herm (%)

Uexerg (%)

Yari (2010b) Centrales géothermiques binaires avec | 12.6 —15.3 | 32.2-38.7
configurations diverses

Kalinci, Hepbasli | Centrale géothermique binaire d'une 11.0 30.8

et Dincer (2014) | capacité de 2,18 MWe

Kanoglu et | Centrale géothermique binaire d'une 10.2 33.5

Bolatturk (2008) | capacité de 20 MWe

DiPippo (2015) Centrale géothermique binaire de 8.0 26.6
Wabuska de capacité¢ 0,6 MWe

DiPippo (2004) Centrale géothermique binaire de 9.8 21.6
Nigorikawa de capacit¢ 1 MWe

Ganjehsarabi, Centrale géothermique binaire d'une 10.7 29.6

Gungor et Dincer | capacité de 9,5 MWe

(2012)

DiPippo (2015) Centrale géothermique binaire de Raft 10.4 39.7
River (4,6 MWe)

Yekoladio, Bello- | Centrales binaires géothermiques avec | 8.0-15.0 | 37.0-47.0

Ochende et | différentes configurations

Meyer (2015)

DiPippo (2015) Centrale géothermique binaire Heber 2 10.6 38.6
de capacité 33 MWe

DiPippo (2004) Centrale binaire Heber de 6,8 MWe 13.2 43.4

Coskun, Oktay et | Centrale géothermique binaire de 17.3 42.6

Dincer (2009) 7,5 MWe

DiPippo (2015) Centrale géothermique binaire de Las 15.1 33.2
Pailas de 35 MWe

Altun et Kilic | Centrale géothermique binaire AFJET 11.24 39.03

(2020)

d'une capacité de 3MWe







CONCLUSION

Dans cette these, la production d’électricité par le systéme géothermique amélioré a fractures
multiples a été ¢étudiée de fond en comble. L'énergie géothermique peut étre divisée en
ressources conventionnelles hydrothermales et de roches séches chaudes qu’on appelle en
anglais Hot Dry Rock (HDR). L'énergie hydrothermale peut étre exploitée en extrayant le
fluide contenu dans le réservoir géothermique. Cependant, la distribution spatiale des
ressources hydrothermales est trés incohérente. Méme dans les champs hydrothermaux
éprouvés, le « trou sec » est un échec courant dans l'exploration géothermique en raison de
l'imprévisibilité élevée des caractéristiques de circulation des eaux souterraines. L'énergie
géothermique des roches séches chaudes est I'énergie thermique stockée dans les roches
cristallines chaudes et a faible perméabilité souterraines, qui sont normalement situées a des
profondeurs de 3 a 10 km. L'énergie contenue dans les ressources HDR peut étre extraite en
stimulant la formation pour former un réservoir artificiellement modifié¢ appelé systéme

géothermique amélioré ou systéme géothermique stimulé.

Des résultats issus de cette étude, il ressort que la température de production est
principalement affectée par le débit d'injection d’eau dans le réservoir, la température
d'injection de fluide et la distance entre puits d’injection et de production. Le débit de
production de fluide dépend du débit d'injection et des pertes d'eau. L'augmentation du débit
d'injection augmentera la pression d'injection de la pompe de circulation, qui consommera
une puissance substantielle. Si la pression d'injection au fond du puits dépasse la contrainte
principale minimale du réservoir, la fracture se dilate ; en conséquence, la croissance du
réservoir secondaire et les pertes d'eau seront induites. L'évaluation des performances
d'extraction de chaleur d'un systéeme géothermique amélioré implique un choix judicieux de
couplage Thermique-Hydraulique (TH). L'efficacité énergétique du systéme est le rapport
entre 1'énergie électrique totale produite et la consommation d'énergie interne. Ses principaux
facteurs d'influence sont la perméabilité du réservoir, le débit d'injection et la température
d’injection. Augmenter la perméabilité du réservoir, diminuer le débit d'injection ou

augmenter la température d'injection (valeur limite 80 ©°C) augmentera I'efficacité
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énergétique. Une diminution du débit d'injection ou une augmentation de la température
d'injection ou de la surface d’échange de chaleur (surface des fractures) augmentera la
température de production. La pression d'injection est principalement influencée par la
perméabilité du réservoir, le débit d'injection et la température d'injection. Augmenter la
perméabilité du réservoir, diminuer le débit d'injection ou améliorer la température
d'injection réduira évidemment la pression d'injection. La consommation d'énergie interne
comprend principalement la consommation d'énergie des pompes de circulation. Il est
principalement affecté par la perméabilité du réservoir, le débit d'injection et la température
d’injection. Augmenter la perméabilit¢ du réservoir, diminuer le débit d'injection ou
augmenter la température d'injection diminuera la puissance de la pompe. Le controle des
pertes d’eau est d’une préoccupation majeure dans 1’exploitation méme si la quantité d’eau
perdue peut étre complétée lors de la réinjection, la perte d’eau a un important effet sur la
puissance thermique extraite. Les mesures de contréle des pertes d'eau utilisées jusqu'a
présent ont inclus le forage de puits de production pour intercepter les fuites d'eau et
l'utilisation de pompes au fond des puits de production pour aspirer I'eau vers les puits de
production. Aucun travail sur le terrain n'a ¢été effectué pour tenter de bloquer
intentionnellement les voies de perte d'eau, et toute tentative de ce type nécessiterait la mise

en place d'un programme onéreux.

Le chapitre 3 faisant I’objet du premier article porte sur les stratégies d’injection dans un
systeme géothermique amélioré par la méthode de fractures discrétes. La stratégie d’injection
de fluide dans le réservoir est un facteur déterminant pour la rentabilit¢ du systéme
géothermique amélioré. La durabilit¢é du systéme géothermique amélioré est trés
préoccupante et cette contribution scientifique a fourni a l'industrie une gestion améliorée des
stratégies d'injection de fluide dans le réservoir afin de maximiser l'extraction de chaleur.
Une analyse de sensitivité des parameétres de fracture hydraulique a été faite : effet de
'ouverture de fracture, la distance entre fractures et la conductivité thermique de fractures sur
la température de production et la puissance électrique. Les résultats trouvés sont plus
réalistes et cette étude pousserait le monde de la recherche dans ce domaine a analyser les

stratégies d’injection avant toute évaluation du potentiel d’énergie géothermique pour la
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production d’¢électricité. Une distance entre fractures hydrauliques de 25 m présente une
meilleure performance du systéme. Les valeurs d’ouverture de fracture supérieures a 10 m
affectent le temps de percée thermique. Sous les conditions imposées dans I’étude, les
résultats trouvés ont montré qu'une injection sur 100 m dans la 4™ couche réservoir donne la

meilleure puissance électrique effective de 9,65 MWe.

Le chapitre 4 présente le 2° article et se concentre sur I'évaluation plus judicieuse du potentiel
d'¢lectricité avec un modele de fractures discretes avec la prise en compte de 1’hétérogénéite,
de la perte d’eau et de D’anisotropie en perméabilit¢ du réservoir. Dans un systéme
géothermique amélioré, le réservoir est fortement hétérogéne en raison de la préexistence de
fractures naturelles et de différentes formations géologiques. L’eau est injectée sous forte
pression, ce qui provoque des pertes d'eau du réservoir vers les formations géologiques
environnantes. Cette étude propose un nouveau modele prenant en compte ces trois aspects
importants pour évaluer le potentiel de production d'électricité avec un modele de fractures
discrétes et analyser les principaux facteurs influencant les performances du systéme :
hétérogénéité du réservoir, pertes d'eau, angle d'inclinaison du puits par rapport a l'axe
vertical, espacement des puits et direction de I’écoulement régional. Dans la majorité des
¢tudes antérieures réalisées sur les effets d'hétérogénéité des réservoirs, une formule
mathématique exprimant la perméabilité en fonction de la porosité est souvent utilisée. Une
analyse quantitative des pertes d'eau et des effets d'hétérogénéité des réservoirs a été réalisée
avec le modele de fracture discréte. Afin de quantifier I'effet de I'hétérogénéité du réservoir
sur les performances du systéme, une méthode basée sur la perméabilité moyenne pondérée,
la porosité moyenne pondérée, la conductivité thermique moyenne pondérée et la capacité
thermique moyenne pondérée du réservoir, est adoptée. Ainsi, une combinaison de couches
de réservoir a ¢té¢ considérée et la moyenne pondérée des propriétés thermophysiques des
couches combinées a été évaluée pour étudier quatre scénarios, dont 3 cas ou le réservoir est

hétérogene et un cas ou le réservoir est homogene.

Le 5° chapitre est consacré au troisieme article scientifique portant sur la conception et

I’optimisation de la disposition de puits multiples pour la production d’électricité a partir
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d’un systeme géothermique amélioré avec un modele de fractures discretes. Le temps de
percée thermique précoce et un écoulement de chemin préférentiel pourraient étre améliorés
en injectant de l'eau a travers plusieurs puits d'injection et une récupération par plusieurs
puits de production dont I’emplacement doit étre optimisé pour faire circuler le fluide dans la
majeure partie du réservoir et extraire une quantité suffisante d'énergie. L'objectif de ce
chapitre était de concevoir et d'optimiser la disposition des puits d'injection et de production
et d'améliorer les performances du systéme. De nouveaux modeles ont été proposés pour
l'exploitation d'un systeme géothermique amélioré afin de maximiser la production d'énergie
et de vérifier les concepts mis en avant avec des simulations numériques de réservoir pour
améliorer la compréhension des écoulements de fluide et des processus de transfert de
chaleur. Afin d'améliorer les performances du systéme, plusieurs fractures parall¢les ont été
étudiées pour la premicre fois avec une géométrie inclinée, ce qui a permis au fluide injecté

de s'écouler a travers plusieurs voies plus larges.

Le chapitre 6 est consacré au quatrieme article scientifique issu de ce projet. Il présente une
analyse de performance et sélection de fluides de travail d’une centrale géothermique couplée
a un systéme géothermique amélioré a fractures multiples pour la production d’électricité.
Dans ce chapitre une modélisation numérique est faite en couplant les composants de la
centrale au réservoir géothermique profond par le biais de puits d’injection et de production.
Vingt fluides secondaires destinés a circuler dans les principaux composants de la centrale
ont ét¢ analysés et une sélection est faite sur la base de la meilleure performance du systéme.
Le fluide de travail le plus performant était le R1233zd(E), un réfrigérant hydrofluorooléfine,
ininflammable avec un impact nul sur l'appauvrissement de la couche d'ozone et un tres
faible potentiel de réchauffement climatique. Dans les conditions de fonctionnement du
réservoir EGS, une combinaison d'une pression d'entrée maximale de la turbine de 1,6 MPa,
d'un débit massique maximal de réfrigérant de 50 kg/s et d'une température de condensation
de 25 °C évite une formation de gouttelettes dans la turbine. Cette combinaison donne de
meilleures performances avec un rendement énergétique de 15,8 — 16,0%, un rendement
exergétique de 43,5 - 44,6%, une température d'entrée de la turbine de 121,3 - 156,3 ° C, une

puissance ¢électrique nette de 1,97 - 2,32 MW sur les 40 ans de production.



RECOMMANDATIONS

La modélisation des réservoirs d’un systéme géothermique amélioré est un travail trés
complexe qui nécessite un long temps de calcul et un choix raisonnable de couplage de
processus hydrauliques, thermiques, mécaniques voire chimiques. Nous souhaiterions dans
les travaux futurs de mener une investigation sur la réponse thermo-hydro-mécanique (THM)
du réservoir a l'injection et a la production de fluide. La pression d’injection doit étre
controlée pour éviter non seulement le microséisme mais aussi une déformation des fractures
hydrauliques. L'impact du modele THM avec déformation des fractures sur les performances

a long terme du réservoir pourra faire I’objet d’étude dans les travaux futurs.

L’¢étude pourra étre étendue vers I’influence du processus chimique sur le taux d’extraction

dans un couplage thermo-hydro-mécano-chimique.

De plus, l'influence de I'hétérogénéité du réservoir et des pertes sur l'extraction de chaleur
dans les EGS utilisant le CO2 comme fluide de transmission considérant les fractures et la
déformation du réservoir a long terme en modélisant les processus thermo-hydro-
mécaniques-chimiques pourra étre étudi¢e. Les résultats seront comparés a ceux obtenus en

utilisant I'eau comme fluide de transmission dans le réservoir EGS.

L’¢tude technico-économique fera aussi 1’objet d’étude pour tenir compte des cofits et de la

technique pour élargir le champ d’étude.
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