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ABSTRACT 

Peak North Dakota, LLC (Peak) proposes to drill and then simultaneously fracture stimulate (simul‐frac) 
two short lateral (4000’ – 4200’) horizontal Middle Bakken wells located approximately 1320’ apart in a 
320  acre  spaced  drilling  unit  on  the  Fort  Berthold  Indian  Reservation  (FBIR)  in  order  to  validate  a 
completion technique  to economically maximize the recovery of Original Oil  In Place  (OOIP).    In 2008, 
Peak individually completed seven short lateral (3800’ – 4500’) FBIR Middle Bakken wells using variously 
modified frac techniques,  including two wells 2600’ apart on standard 320 acre spacing that displayed 
no  appreciable  interference  between  them.    In  2009,  Peak  drilled  and  then  simultaneously  fracture 
stimulated two short lateral FBIR Middle Bakken wells while using a new stimulation design in separate 
320  acre  drilling  units  but  located  only  1320’  apart  (effectively  simulating  160  ac  spacing).    This 
technique also  showed no appreciable  interference and  resulted  in  significantly  improved production 
profiles (rate and pressure decline curves) when compared to the other wells in this area along with an 
estimated  ~30%  increase  in  projected  EUR  per  well.    Peak  intends  to  compare  the  results  of  the 
proposed 2010 simul‐frac wells with the two 2009 simul‐frac’d wells, the original seven wells which used 
different stimulation designs and any well data from other willing operators on the FBIR who currently 
have data sharing agreements with Peak to determine which combination of  factors  leads to the best 
economics and highest recoveries of OOIP from this reservoir. 

Objectives:   The  initial objective of this program  is to test the repeatability of Peak’s earlier simul‐frac 
results on the FBIR using the same technique and revised stimulation design that resulted in significantly 
higher rates, better pressure decline curves and up to a 30% increase in expected EUR per well.    

This project also proposes  to provide all  the pertinent drilling and completion data  from Peak’s seven 
well 2008 Bakken program,  the 2008  two well  simul‐frac program  and possibly  additional data  from 
willing  FBIR  operators  in  order  to  have  the most  comprehensive  data  set  possible  in  this  particular 
geologic setting from which to compare results and draw informed conclusions.   

The primary objective of this program  is to educate and encourage the use of new technologies by all 
FBIR  operators  and  others  in  similar  geologic  settings  within  the  Bakken  petroleum  system.  The 
successful  completion  of  this  program  and  subsequent  data  evaluation  by  other  operators  will 
effectively help to prevent waste, provide critical data  for proper planning of both present and  future 
development  and  have  a  positive  economic  impact  by  proving  up  an  economically  attractive 
methodology for maximizing reserve recoveries from this resource.   

Expected Results: Peak expects  this project  to prove up a viable drilling, well spacing and completion 
method  which  will  produce  the  maximum  amount  of  recoverable  oil  from  this  resource  while 
maintaining attractive per well economics. Peak believes this method will significantly  improve on the 
current industry reported recovery factor estimates which now range from approximately 6% to 14% in 
this area regardless of lateral length or stimulation design used.  
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This project will also provide critical data relating to well placement, lateral orientation and the timing of 
drilling and completion operations so that the initial development (used primarily to delineate the play 
and  hold  leases  by  production)  can  be  planned  and  implemented  in  a manner  that  also  allows  the 
necessary  future  infill  development  to  occur.    Should  the  project  be  successful,  it  will  ultimately 
maximize the recovery of reserves and have a positive economic and environmental impact on this and 
similar geologic settings within the Bakken petroleum system.     

In addition,  the project will provide a valuable, multi‐well data base  to  the NDIC and  therefore made 
available  to  the  public  for  other  operators  to  use  in  making  their  own  assessments  for  designing 
improved  frac techniques and the commercial viability of simul‐frac’ing  in this geological setting.   This 
data can immediately be used by the NDIC when estimating what a full development scenario may look 
like on the FBIR where  individual allottee  leases are never  larger than 320 acres while planning for the 
development and ultimate spacing requirements needed to fully exploit the economic potential of the 
Bakken here and in similar areas. 

Duration:  The project in this application consists of drilling two parallel laterals (1320’ apart) from one 
pad (to minimize the environmental  impact) then setting up a completion crew to simultaneously frac 
both  laterals  and begin production.     Recently published data  from  the  Tudor  Pickering Holt Bakken 
report  (1/21/2010)  suggests  that  there  is a  strong  correlation between EUR and peak monthly  rates, 
rather than IP’s or 24 hour rates, which improves further with 3 months of cumulative production.  The 
final  evaluation  of  these  results will  therefore  occur  after  3 months  of  production making  the  total 
duration  of  this  project  approximately  9  months  (drill,  complete,  set  facilities,  initial  3  months 
production and comparison to earlier wells in the area).  

Total Project Cost:  Total project costs for the drilling, completion and comparative assessment of 
results from the two planned simul‐frac wells is expected to be approximately $11,450,618.  A budget 
estimate for one of the wells is included under Appendix B. 

Participants:  Peak North Dakota is expected to be the sole operator and financial participant in this 
project although data contributions of previously drilled and producing wells are possible from other 
FBIR operators that Peak currently has data sharing agreements with. 

 

PROJECT DESCRIPTION 

Introduction: The management  team  at Peak has had excellent  experience  acquiring  and developing 
unconventional or tight reservoir projects prior to entering  into the Bakken play  including a tight sand 
gas and oil play  in the Granite Wash of the Texas Panhandle and the Barnett Shale play.   The eventual 
economic  success  from  both  of  these  other  prospects  ultimately  depended  on  making  technical 
improvements in drilling and stimulation designs along with determining proper spacing between wells 
order to maximize recoveries without undue interference to avoid unnecessary waste by drilling laterals 
either  too closely  together or conversely,  too  far apart  to effectively  recover  resources.   Peak closely 
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noted  the  evolution  in  development  for  those  plays  as  early  tests  allowed  operators  to  increase 
efficiency  in  their  operations  with  each  successive  quarter  of  data  analyzed  resulting  in  tighter 
placement of individual wells with improved economics, rates and recoveries as the best completion and 
drilling practices became common knowledge.   

After  learning about  simul‐frac wells  in closely  spaced  laterals  in  the Barnett play where  results were 
reported  to  increase  EUR’s  by  as much  as  150%  over  individually  frac’d  laterals,  Peak  saw  enough 
similarities in the way Bakken wells were currently behaving to believe this methodology also had merit 
here.   Peak’s  first  test of  this concept  in  the 2009 Zane 32‐24H and Voigt 32‐34H wells  spaced 1400’ 
apart  resulted  in  a  dramatic  improvement  in  both  the  rate  and  pressure  decline  curves  along with 
internal  estimates  that  EUR was  increased  by  as much  as  30%  per well  when  compared  to  Peak’s 
previous attempts in similar laterals.   The projected rates and oil recovery per foot of completed lateral 
also exhibited  significant  improvement when  compared  to Peaks earlier wells and  those operated by 
others (even with similar frac designs) that Peak had access to via data sharing agreements.  The results 
were  fairly  straightforward  as  were  the  conclusions  Peak made  from  the  data  with  the  remaining 
questions  being:  1) was  it  the  simul‐frac,  new  stimulation  design  and  better  field  execution  of  the 
completion  that was  the controlling  factor  for  these obvious  increases or, 2) was  it  just a  fluke of  the 
local geology where these two wells were drilled even though we had other completions within 2 miles 
to compare them to.   

Peak was aware of the earlier Marathon OGRC project (G‐015‐029) which determined via microseismic 
data  that  simultaneously  frac’ing  two  wells  resulted  in  positive  interference  and  direct  evidence  a 
significant volume rock was indeed fractured.  However, this test was done with single stage, slick water 
fracs over ~9000’ of open laterals and not via the improved fluid and proppant design currently used by 
Peak with  the multiple  stage  frac  designs  used  by  the majority  of  industry  and  proven  to  be more 
effective in recovering oil from this tight rock.  In addition, the primary purpose of that test was to show 
that hydraulic fracturing was  influenced by simul‐frac’ing and not whether or not this method resulted 
in improved economic performance and more efficient recoveries as this project is designed to do.  Peak 
therefore decided  to design a 2010 project  to provide additional data  for use  in answering  these key 
questions yet as a private company with a limited capital budget to implement, we are now looking for a 
financial partnership with the OGRC. In exchange Peak will share the data and conclusions drawn from 
this project along with results from what has already been a successful 2 year multi‐well drilling program 
in this area providing key data for NDIC and industry to use in the evaluation of this important resource.  

Objectives: 

• To determine if a second test simultaneously frac’ing two Middle Bakken horizontal wells spaced 
~1320’  apart  again  leads  to  significantly  improved  economics  and  recovery  factors  of  OOIP 
thereby preventing waste and maximizing the ultimate value of this resource on the FBIR. 

• To provide a second, repeatable (or not) data point for use in determining effective well spacing 
and the potential ability for development on 160 acre spacing on the FBIR and similar areas. 
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• To  lay the groundwork for future development planning by the NDIC and Bakken Operators by 
providing  key data  for determining what potential well  spacing may ultimately be needed  to 
recover the maximum reserves possible while still maintaining economic viability. 

• To share the results of this project and all of Peak’s previously drilled Bakken wells with the NDIC 
along with other FBIR and Bakken operators in order to encourage the use of new technologies 
that will have a positive economic  impact  for development on  the FBIR and other geologically 
similar areas within the Bakken petroleum system. 

• To prove up a technology that will allow multiple wells to be drilled and then completed from 
the same pad thereby reducing traffic, surface disturbance and the overall site   footprint while 
still allowing for maximum and economically viable development of the resource to occur. 

Methodology: 

Drilling: Peak will drill these wells using Unit Rig 328, a 1600 hp diesel electric rig.   Peak drills  its wells 
similar to other Operators  in the Williston Basin: drill the surface hole with fresh water to ~ 2500’ and 
set and cement 9‐5/8” surface casing.  Peak will then change over to oil‐based drilling mud (invert) and 
drill vertically with mud motors to kick‐off point (~ 600’ TVD) above the Middle Member Bakken (MMB) 
target.   At  this point, pick up  required directional equipment  to drill a 10 – 12 degree DLS curve and 
intersect  the MMB  target.    Once  the MMB  target  is  intersected  and wellbore  is  past  the  required 
hardline, run and cement 7” intermediate casing.  Pick up 6” bit and required directional equipment and 
drill horizontally within the MMB target to designed TD (typically 4000’ – 4300’ lateral).  Upon reaching 
TD, Peak will run necessary reamers and run a 4‐1/2” liner with a pre‐designed number of swell packers 
and possible  frac sleeves  (Peak  typically prefers  to pump down perf guns and  frac plugs   – commonly 
referred  to as “pump downs” –  rather  than use  frac sleeves).   Peak places  its  liner  top at  the kick‐off 
point with a typical timeline from move‐in of rig to rig release of 22 – 25 days.  

Note:  Peak will provide an example Drilling Prog and APD from one of Peak’s simul‐frac wells within the 
FBIR upon request if additional technical details are needed.   

Completion:  Once  the  drilling  rig  is  moved  off,  Peak  moves  in  a  workover  rig  and  runs  a  CBL  to 
determine TOC above the Dakota formation (per NDIC requirement), then runs a 4 1/2” 11.6# or 13.5# 
P110 Frac string,  landing same  in the PBR (liner top assembly).  Test frac string to 5000 psi, conduct an 
injection‐falloff test for DFIT analysis, nipple up surface BOP Frac stack, set  60 to 100 Frac tanks and fill 
w/ fresh water,  move in Frac company and pump pre‐designed multi‐stage frac job. Peak will be closely 
monitoring pressures in each well bore during the entire completion process looking for any observable 
signs of communication while stimulating  the adjacent well stages.   Peak does NOT  intend  to run any 
micro‐seismic monitoring as this  is beyond the scope of this  investigation which  is designed to provide 
quantitative  data  regarding  production  increases  related  to  this  stimulation  design  rather  than 
qualitative data on the amount of rock volumes affected by the fracs.   Once frac  job  is completed and 
frac crew  is released, start  flow back.   Continue  flowback / production until such point that pressures 
allow  frac  string  to be pulled and  tubing  run.    Install pumping unit and  run  rods and pump.   Typical 
timeline from drilling rig release to move in of frac equipment is 45 – 60 days. 
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Anticipated Results: 

Prove a viable drilling, well spacing and completion method for producing the maximum amount of oil 
while maintaining attractive per well economics and reducing the cumulative Oil & Gas footprint from 
multiple operations. 

• Significantly  improve  on  current  industry  recovery  factor  estimates  which  now  range  from 
approximately 6% to 14% of the OOIP in this area regardless of lateral length or stim type. 

• Provide valuable data  for what a  full development  scenario may  look  like on  the FBIR where 
individual allottee leases are never larger than 320 acres and are commonly much smaller. 

• Provide a valuable, multi‐well data base to the NDIC and therefore made available to the public 
for other operators to use  in making  their own assessments  for designing  frac techniques and 
the commercial viability of simul‐frac’ing in similar geological settings. 

• Provide  important  data  relating  to well  placement,  lateral  orientation,  timing  of  drilling  and 
stimulation so that initial development wells can be planned and implemented in a manner that 
also allows the necessary future  infill development to occur  in order to economically maximize 
recovery factors and ultimately increase the reserves produced from this and similar areas. 

Facilities: 

Production    facilities  are  set  prior  to  the  frac  so  the  well  can  be  produced  immediately  post‐frac.  
Equipment is typical of any Bakken completion and will specifically  include two of the following (one per 
well) heater treater , two electronic flow gas meter (EFM),  912 Pumping Unit .  Facilities will also include 
ten 400 BBL oil stock tanks (five for each well), two 400 BBL water tanks (one for each well).  Wells will 
be visited daily (seven days/week)  by the Peak pumper, who will check, monitor and record pressures, 
oil and gas rates and general well conditions.   

Resources: 

People/Companies 

• Peak management and technical team directing all past and future Bakken development 
• Sunburst Consulting for wellsite geosteering and final drilling geological report 
• IPT Completion consultants , conduct performance modeling 
• Frac Company ‐ Schlumberger  
• Drilling Company ‐  Unit 
• Wire Line ‐ High Plains Inc. 

Finance 

• Peak Energy Resources, LLC (parent company to Peak North Dakota, LLC) 
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• OGRC Grant 
 

Techniques to Be Used, Their Availability and Capability: 

In  the  summer  of  2009,  in  an  effort  to  increase  well  performance,  Peak  utilized  the  services  of 
Integrated  Petroleum  Technologies  (IPT),  an  industry‐leading  independent  petroleum  engineering 
services team specializing  in the  integration of modern well completion, hydraulic fracture stimulation 
and reservoir engineering technologies. Peak had IPT model reservoir performance of its existing wells. 
Based on  this evaluation,  IPT made  certain  recommendations  to modify both proppant  selection and 
frac  fluid  rheology.   Peak  implemented  these  recommendations on  the  completion of  the Zane‐Voigt 
wells.  Further information on IPT can be found at http://www.iptengineers.com/. 

Following is a summary of Peak’s prior simul‐fracs discussing background, frac design changes and 
results: 

Summary: 

• After modifying its frac design, the two Peak Zane‐Voigt Middle Member Bakken wells yielded 
much stronger production results (both rate and flowing pressures) than its prior wells. 
 

Background: 

• As of September, 2009, Peak had completed 8 short lateral wells (3700’ – 4300’), with oldest 
well being completed in May 2008.  All wells were completed with 800,000 – 1,200,000 lbs 
proppant with cross linked gel, using 6‐10 stages.  Wells used a mixture of white sand and lower 
density/strength ISPs (Econoprop). 

• After looking at an offset operator’s wells that utilized IPT’s frac techniques, it was apparent that 
well performance could be improved.   

• Additionally, actual production showed a change (drop) in productivity at a point in the well life 
where crushing of the white sand and lower strength ceramics would be expected. Reservoir 
modeling further confirmed the proppant crushing.  The offset operator’s wells that used 100% 
ISP did not experience a productivity decline. 
 

Changes: 

• Changed to 100% 18/40 Versa Prop from 20/40 Econoprop (VersaProp has higher crushing 
resistance). 

• Used a 40 lb cross lined Borate fluid system with a minimum break time of 60 minutes (previous 
systems used 24‐28 lb borates). 

• Increased pad volumes to create accommodation space to help improve proppant placement.  
• Rigorous on‐site monitoring of job placement was conducted.   
• Total proppant volume, ramping, and pump rates were similar to the other wells Peak has 

completed. 
 

Results: 

http://www.iptengineers.com/IPT-CE-AnIntegratedApproach.HTML
http://www.iptengineers.com/IPT-HF-AnIntegratedApproach.HTML
http://www.iptengineers.com/IPT-RE-AnIntegratedApproach.HTML
http://www.iptengineers.com/
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• Peak recently completed two Middle Member Bakken wells on the same pad, both with 4300’ 
laterals, 1400’ separation, north‐south orientation, swell packers, 7 stages/well, using 1,100,00 
lbs of 18/40 Versa Prop per well.  

• Based upon early results, the wells are the best performing  wells Peak has completed, with the 
highest oil production and tubing pressures (see attached plots, Appendix A). 

• After four months production, these two wells are still the two best performing short laterals on 
FBIR.  
 

 Environmental and Economic Impacts while Project is Underway: 
The expected environmental and economic impacts during project operations will be consistent with the 
normal  drilling  and  completion  activities  currently  underway  in  this  area.    Peak  undertakes  both  a 
cultural and environmental survey before obtaining right of ways and surface permission to build roads 
and well pads and goes through the normal BLM / BIA / NDIC  permittingand approval processes before 
beginning construction. One immediate benefit is with a slightly larger pad, this project eliminates road 
and other  impacts  from multiple  rig moves  along with  containing  the  frac  crew  and  equipment  to  a 
single site reducing the overall footprint and road traffic of drilling and completion activities. 

Ultimate Technological and Economic Impacts: 

The geological setting in this particular area of the FBIR suggests that there is excellent sourcing and oil 
saturation  of  the  primary  target  (Middle  Bakken  member)  yet  this  area  has  lower  porosities  and 
permeabilities than seen in the more prolific regions such as the Parshall and Sanish fields due north of 
here.  Should this project again produce similar results to Peak’s earlier 2009 simul‐frac wells that had a 
30% increase in EUR per well, then the implications for improved economics along with recovering 30% 
additional reserves in a more efficient and environmentally sound manner are profound.  The impact of 
this  technology  is  likely  to extend well beyond  the boundaries of  the  several hundred  thousand acre 
FBIR region as many similar tight geological regions  in the Bakken may also benefit and become more 
economically attractive to industry development. 

Why the Project is Needed: 

The OGRC Marathon  project  (G‐015‐029)  used micro  seismic measuring  to  determine  if  a  simul‐frac 
produced minute earth cracking phenomenon  that were  influenced by each other during  the process 
using a less efficient single stage frac design.  Peak’s proposal tests the simul‐frac method using a more 
commonly accepted multi‐stage frac, proven by industry to more efficiently recover reserves, along with 
an  improved stimulation design and will directly compare economics, production decline profiles   and 
recoveries between wells with various stimulation designs, lateral orientations and lengths to determine 
the most effective and economically viable completion method.   

Current spacing and completions on the FBIR (and elsewhere) are poorly coordinated between different 
operators making for difficult planning at the NDIC when drilling spacing units anywhere from 320 acres 
to  2560  acres  are  proposed with  single  to multiple wells,  lengths  and  orientations  planned.    If  the 
ultimate goal of the NDIC is to prevent waste and the unnecessary drilling of wells while promoting the 
maximum  recovery  of  hydrocarbons  possible,  then  this will  be  a  key  data  set  to  aid  in  the  overall 
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development planning process.   Of particular concern on the FBIR  is the maximum single  lease size of 
320 acres with many being considerably smaller and ownership  is  fractionated between numerous oil 
companies  necessitating  forced  pooling  and  other  issues  to  ensure  development.    It  is  vital  to 
understand  the  most  practical  way  to  develop  reserves  and  efficiently  recover  oil  from  this  tight 
reservoir in order to make informed decisions for both current and future development. 

Additionally,  as  historic  evidence  shows,  tight  unconventional  reservoirs  undergo  a  fairly  predictable 
evolution  in development  starting with  the  initial well or  technology  that unlocks economic  reserves.  
Once  the  economics  and  potential  are  discovered  and  leasing  has  occurred  over  the  expected 
boundaries of the play, numerous operators begin drilling wells and experimenting with different drilling 
and completion methods  in order  to  improve single well economics while  trying to hold all the  leases 
acquired  in  the  economically  viable  areas  by  existing  production.   After  the  initial  round  of  primary 
drilling there comes a second round of  infill drilling where operators try and determine the maximum 
density  of  wells  needed  to  effectively  recover  hydrocarbons  without  causing  undue  interference 
between wells  and wasteful,  unnecessary  drilling.   Once  infill  drilling  has  occurred  to  the maximum 
extent possible the final stages of development usually  involve secondary production enhancement by 
various methods such as re‐fracs or water and CO2 flooding of existing wellbores.   By undertaking this 
project early in the life cycle of this particular Bakken resource and understanding potential interference 
and spacing  issues, proper planning of  the  initial wells drilled can occur  in such a manner as  to allow 
room for the inevitable second wave of infill wells to be drilled for proper drainage to occur. This allows 
for better planning of well pad  and  lateral placement,  road  and  infrastructure needs,  environmental 
impacts and industry services required in order to reach this second stage. 

Finally, current  industry  reported  recovery  factors  range  from approximately 6%  (or  less)  to  just over 
14% of  the OOIP  from  this valuable  resource.   This  is  regardless of  the  type of  stimulation used and 
orientation or  length of the  lateral by multiple operators.   Should this project confirm an economically 
sound methodology for  increasing well EUR’s by as much as 30%  (as the original 2009 Peak simul‐frac 
did) then the economic impacts for the much larger Bakken play as a whole are very significant. 

 

STANDARDS OF SUCCESS 

Measurable Deliverables: 

• Peak will  successfully  complete  the drilling  then  set  casing  and packers  readying both  lateral 
wellbores for completion.  Peak assumes 100% of the financial responsibility and mechanical risk 
for this portion of the work and  if  it cannot have both wellbores ready for a multistage simul‐
frac operation as planned, then the request for a grant is negated.   

• Peak will successfully complete  the simul‐frac stimulation  in both wells.   The  requested Grant 
amount of $750K from the OGRC represents less than 50% of this anticipated completion cost. 

• Peak will submit all 90 day production information (water, oil, gas, flowing pressures, etc) along 
with  the  additional  information  needed  (lateral  length,  orientation,  type  of  frac,  number  of 
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stages, etc)  to compare  these results with  those of all other FBIR Peak operated Bakken wells 
with the possibility of including additional like data from Peak data sharing partnerships. 

• EUR’s and estimated recovery factors for all wells in the study will be calculated by Peak and can 
be  further  validated  by  either  a  3rd  party  engineering  firm  or  by  the  Commission’s  technical 
reviewers. 

• Economic  evaluations  are  somewhat  subjective  and  can  be  run  by  different  companies  and 
public entities in a variety of methods.  Peak will therefore quantify this project a success if the 
production  from  these simul‐frac wells shows either a 20%  to 30%  increase  in EUR or 20%  to 
30%  increase  in oil  recovered per  foot of  lateral  stimulated over  the  comparable,  individually 
completed wells  included  in  this  study.   This would have profound  implications  for additional 
recoverable  reserves  over  large  portions  of  the  basin  where  similar  geological  settings  are 
found. 

• While  the  primary means  of measuring  success  here will  be  actual  production  comparisons 
between  this project and other wells  in  this similar geological setting,  there will be additional 
analyses  done  and  made  available  as  part  of  this  study.    Peak  has  used  IPT  (Integrated 
Petroleum  Technologies)  to  conduct  production modeling  on  a  number  of  existing  wells  to 
determine estimated  reservoir properties and effective  fracture geometries.  Before  the wells 
are stimulated, injection fall‐off test will be conducted on the first stage perforations and a DFIT 
analysis conducted to determine reservoir permeability and pressure.  IPT will use the DFIT data 
to make  preliminary  performance  predictions  on  the  planned  completion  of  the  Simul‐Frac 
wells.   This will be compared to the actual production performance from the wells to determine 
any  benefit  from  the  Simul‐Frac  technique.   An  effort  will  be made  to  determine  the  new 
effective  fracture  geometry  created  by  the  Simul‐Frac  on  this  project  and  those  results 
compared to the existing two Simul‐Frac wells to validate the predictions 

Value and Use: 

• Direct  value  to  North  Dakota  will  be  realized  as  increased  production  tax  revenue  and  an 
increase in state lease sales prices should this methodology prove capable of increasing reserves 
in tighter portions of the reservoirs by as much as 30%. 

• Additional  value will  be  seen  if  this  technology  is  tried  and  proven  in  portions  of  the  basin 
currently deemed too tight to achieve desirable economics, thereby opening significantly more 
of this resource to additional development. 

• More development  in tighter areas of the reservoir directly  translates to more  job creation as 
additional operators are attracted to an expanded area of economic development. 

• Definitive data suggesting that effectively spacing laterals on 160 acres (1320’ between laterals) 
recovers  significant  incremental  (not accelerated)  reserves directly  leads  to  the prevention of 
waste  and  allows  the  state,  mineral  owners  and  operators  to  economically  benefit  from 
incremental reserves produced and to better plan for both initial development and subsequent 
infill development scenarios. *Note: for clarification, effective 160 acre spacing is equivalent to 
two short laterals on 320’s, 4 on 640’s and 4 long laterals on 1280’s spaced approximately 1320’ 
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apart.   As such, this type of completion can be effectively used on ANY  laterals spaced ~1320’ 
apart regardless of their length or the drilling and spacing unit they may be drilled in. 

• Proving  that multiple  laterals can be effectively simultaneously  frac’d  from  the same well pad 
reduces  the overall Oil and Gas  footprint  required  for  full development scenarios by  reducing 
traffic use and  reducing  surface disturbance by building  fewer well pads or access  roads and 
therefore has a direct environmental benefit. 

• Reporting on the progress and success of this project along with the methods used to measure 
success are outlined in detail under the Management portion of this form. 

 

BACKGROUND/QUALIFICIATIONS 

Peak North Dakota has  successfully drilled  and  completed nine Middle Bakken  short  laterals,  two of 
which were simul‐frac’d, two Three Forks short laterals and one 10,000’ Middle Bakken lateral (currently 
waiting on completion as of Feb 15, 2010) in the past 2+ years.  Along with Peak’s considerable in‐house 
expertise (details of which are  listed  in our website at: http://www.peakenergyresources.com) Peak has 
retained  the  capable  drilling  supervisors, mudlogging/geological  consultants,  directional  consultants, 
completion consultants and frac companies used in our previous development programs here.  Outside 
the Bakken play (details also on the website) the Peak technical team has drilled and completed fifty five 
wells  in the deep Granite Wash of the Texas Panhandle, eight horizontal wells and one water disposal 
well  in the Barnett Shale play, sixteen shallower oil wells  in Nebraska and sixteen medium to deep gas 
wells  in  the  Wind  River  Basin  over  the  past  +6  years.    The  three  principal  investigators  (Steve 
Thibodeaux‐VP, Geologist; Alex McLean‐President, Engineer and Vic Rudolph‐VP, Production Engineer) 
have designed and overseen operations in all of these projects for Peak and respectively have 29, 28 and 
25 years of direct experience in the business.  In addition, Peak’s VP of drilling, Everett Toombs, has 46 
years of drilling experience and Peak’s CEO and Chairman, Jack Vaughn, has 42 years of experience as a 
Petroleum Engineer. 

 

MANAGEMENT 

Management of the Drilling Program: 

• The  Commission  will  be  provided  an  information  package  containing  the  pertinent  plats, 
permits, APD’s, drilling / geological prognosis’ and directional plans for both wells prior to spud. 

• The Commission will be provided the final daily drilling reports, geological reports and mudlogs, 
actual  lateral profile drilled with directional surveys, casing reports and well bore diagrams for 
each planned lateral after completion of this portion of the program. 

Management of the Completion Program: 

http://www.peakenergyresources.com/


• The  Commission  will  be  provided  a  comprehensive  completion  plan  prior  to  commencing 
operations. 

• The Commission will be provided a detailed daily completion (frac) report for the simul‐frac job 
shortly after these procedures are finished in the field and the report is finalized.  See appendix 
C for a sample of the type of detailed frac reporting that will be provided for the research simul‐
frac wells.  This data contains significantly more detail than the generic, form 6 reports currently 
provided to the NDIC.   

• The Commission will be provided a complete facilities report once the equipment has been set 
and flow back commences. 

• The Commission will be provided production  reports  (spreadsheets and  charts  listing gas, oil, 
water and  flowing pressure data both  in daily and  cumulative  formats) at 30, 60 and 90 day 
intervals  following  the commencement of  first production.   These production reports will also 
have  the  same  information  in charts and  spreadsheets  for  the  comparative wells used  in  this 
study so that a direct, visual comparison can be made as the wells begin to produce. 

Management of the Evaluative Program: 

• Peak will submit a final report after 90 days of production from the simul‐frac wells comparing 
all pertinent production data and projected EUR’s (which can then be  independently projected 
by  either  a  3rd  party  engineering  firm  or  by  the  Commission’s  independent  reviewers)  and 
submit conclusions regarding the effectiveness of this technique versus others in this study. 

TIMETABLE 

Federal  Permitting

State Permitting

Build Location

Move‐in rig & dril l  well  1

Move‐in rig & dril l  well  2

Set facilities  for both wells

Run frac string ‐ well  1

Run frac string ‐ well  2

Simul‐frac wells

Start flowback/prod

Report Month 1 results

Report Month 2 results

Report Month 3 results

Publish Final  Report

MayDec 09 Jan 10 Feb Mar Apr Dec Jan 11 Feb 11Jun Jul Aug Sept Oct Nov
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BUDGET 

Project Associated 
Expense 

NDIC’s Share  Applicant’s Share 
(Cash) 

Applicant’s Share 
(In‐Kind) 

Other Project 
Sponsor’s Share 

         
Drilling  $0  $5,270,948    n/a 
Completion  $750,000  $5,353,470    n/a 
Facility  $0  $826,200    n/a 
         
Total  $750,000  $11,450,618    n/a 
         
 

The total budget of $11,450,618 covers the cost to drill and complete the two wells along with the data 
analysis reporting.  If less funding is available from the OGRC than requested, Peak will assess the value 
of any grant monies given versus the time and expense of preparing this data for public reporting and 
use by other operators.  Should that value be enough to continue, no delays would be expected.  If that 
value was estimated as insufficient to warrant the extra time and expense incurred by Peak to share this 
data publicly, then, Peak will rescind its request for grant monies, continue with this project and keep all 
results and well data confidential.   Peak Energy Resources, LLC intends to be the sole provider of 
matching funds on this project which is expected to be 100% operated by Peak with no anticipated 
partners.  The only other source of potential funding being considered is from this grant request. 
Indirect costs such as employee salaries and other related items will also be entirely covered by Peak. 

 

CONFIDENTIAL INFORMATION 

 Peak intends to waive the tight hole status of this well and provide / include all of the production data 
and pertinent well information needed for the evaluation of the project. This will also include like kind 
data from Peak’s previous simul‐frac and individually frac’d wells, which is what makes this entire data 
set so valuable for the NDIC and public as this previous work constitutes over $60MM worth of data 
acquired to date.   

 

 

PATENTS/RIGHTS TO TECHNICAL DATA 

Peak does not currently hold or expect to hold patent rights to any of the techniques or methodologies 
used in this project. 
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STATUS OF ONGOING PROJECTS (IF ANY) 

Peak has not been the recipient of any previous funding from the Commission. 

 

AFFIDAVIT OF TAX LIABILITY 

I, Alex McLean, certify that Peak North Dakota, LLC does not have any outstanding tax liability owed to 
the State of North Dakota or any of its political subdivisions. 

_________________________________________    ____________________ 

Alex McLean, PE  President          Date 



Appendix A 
Comparative Production Charts for Zane and Voigt 2009 Simul‐Fracs 
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Appendix C 

Completion (Frac) data comparisons between what is reported to NDIC and what will be provided 
by Peak if this Grant request is successful. 

Once a Bakken well is completed, each Operator is required to submit a Form 6 Completion Report 
(example copy attached).  The report does not require much, if any, details on the frac itself.  The report 
does not require that the Operator disclose the number of stages, fluid type, treating rates or pressures, 
frac gradient, proppant type or size or any other data which may be useful for the NDIC or other 
Operators in determining why well performance exhibits certain characteristics.  The only data required 
is under “PERFORATION & LATERAL RECORD”.   

If Peak gets this grant, it will include in its follow‐up report, a full stage‐by‐stage report by its fracture 
stimulation consulting company, IPT, that defines every element of the frac, including fluid type and 
properties, sand type, second‐by‐second treating parameters (including rate and pressure), graphic 
analysis, the pre‐frac DFIT (pump‐in) test and results and a myriad of other info which will be beneficial 
to the NDIC, other Operators and Service Companies in defining and understanding better stimulation 
techniques for the Bakken / Three Forks resource.  An example of this 48 page report for a single stage 
of one Peak well is attached.  Note that this report is only for Stage 1 of a 7 stage frac.  Additional 
reports will be submitted for specific each stage.  
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