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Section 1. Data Sources 
IHS Energy https://my.ihsenergy.com/MenuPage.aspx 

Well  completion data,  including well  location, number and  locations of  sidetracks/laterals,  lateral 

depth, lateral length, number of hydraulic fracturing stages, proppant amounts, hydraulic fracturing 

water volumes, monthly and annual production data for oil, gas, and flowback‐produced water, and 

monthly  and  annual  injection  volumes  into  salt  water  disposal,  producing  formations,  disposal 

formations.  

FracFocus https://fracfocus.org/ 

Hydraulic fracturing water volumes and chemical additives. Data availability are restricted primarily 

to 2012 and later. The aggregated download underreported the data and the pdfs were independently 

downloaded for the Bakken region in N. Dakota.  

North Dakota Industrial Commission https://www.dmr.nd.gov/oilgas/ 

GIS coverages of oil well and disposal well locations. Monthly oil, gas, and flowback‐produced water 

volumes, water    volumes  categorized  as  either  salt water  disposal  (SWD)  or  injection  related  to 

enhanced oil recovery (EOR) for production from conventional reservoirs. 

North Dakota State Water Commission http://www.swc.nd.gov/ 

GIS  coverages of groundwater well  locations,  conditional/perfected permits and  temporary water 

permit  locations, and water depot  locations. Historical groundwater  levels. Historical annual water 

use volumes by source  (surface water, groundwater) and sector  (municipal,  industrial, etc.) at  the 

county and state level. 
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Figure  S1.  Historical  oil  production  from  major  US  shale  and  tight  oil  formations 

(http://www.eia.gov/energy_in_brief/article/shale_in_the_united_states.cfm). 

 

 

Figure S2. Historical crude oil and natural gas prices. West Texas Intermediate/Producer Price Index 

prices from http://tonto.eia.gov/dnav/pet/hist/LeafHandler.ashx?n=PET&s=RWTC&f=M, natural gas 

wellhead prices (Henry Hub) from http://tonto.eia.gov/dnav/ng/hist/rngwhhdm.htm. 
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Figure S3. Stratigraphic column showing  important geologic units relative to the Bakken Petroleum 

System and overlying aquifers (provided by the Univ. of N. Dakota Energy and Environmental Research 

Center, modified from the N. Dakota Geological Survey).  
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Figure S4. The 30‐yr mean annual precipitation in the Bakken Play region is 385 mm, ranging from 314 

mm  in  the  west  to  461  mm  in  the  east  (1981‐2010).  (PRISM  Climate  Group, 

http://www.prism.oregonstate.edu/) 
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Figure S5. Time series of total annual precipitation (1981 – 2014)  in the Bakken Play region. Mean 

annual precipitation for this period is 396 mm with a standard deviation of 81 mm. The minimum of 

253 mm  occurred  in  1988,  and maximum  of  561 mm  occurred  in  2011.  The  trailing  5‐yr mean 

increased  27%  (110  mm)  from  2009  (384  mm)  to  2014  (493  mm).  (PRISM  Climate  Group, 

http://www.prism.oregonstate.edu/).  
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Figure S6. Land use / land cover in the Bakken Play area. The Bakken Play occupies an area of 14,850 

mi2  (38,000 km2)  in the US.  (National Land Cover Data 201140)). Crops (including pasture, hay, and 

irrigated areas) and grasslands cover 85% of the region. The names of counties, municipalities, lakes, 

and major rivers are shown. Irrigated areas shown represent a composite of irrigated areas present in 

any of the 2002, 2007, or 2012 MODIS Irrigated Agricultural Dataset images Irrigated areas represent 

3% of the play area and 7% of cropland within the play area.  

(http://earlywarning.usgs.gov/USirrigation).  

 



S10 
 

 

Figure S7. Variations in water storage in Lake Sakakawea. (Source: U.S. Army Corps of Engineers) (Units 

acre feet/yr; 106 af = 1.233 km3). The permitted 100,000 ac‐ft (32.6×109 gal) corresponds to 83.7×106 

gal (257,000 af) of storage from the sediment storage portion of the carryover multiple use zone. 
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Figure S8. Shallow alluvial aquifers in the Bakken Play region based on combined data from the USGS 

and North Dakota  State Water  Commission.  Black  points  and  numbers  represent  alluvial  aquifer 

groundwater well locations for hydrographs shown in Figure S21. Red points and numbers represent 

Fox Hills/Hell Creek Aquifer groundwater well locations for hydrographs shown in Figure S23. 

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/groundsurfacewater/) 
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Section 2. API numbering system and total completed well length 

The IHS database uses a 14‐digit API (American Petroleum Institute) well numbering system. In the 

U.S., the first 10 digits uniquely identify the well, with the first 2 digits representing the state, the next 

3 digits representing the county, and the next 5 digits are the unique well  identifier. The next two 

digits, 11‐12, are used  to  identify  individual directional sidetracks  (laterals extending  from vertical 

wells) or laterals (laterals at the base of vertical wells) in the well. The last two digits, 13‐14, represent 

events associated with an existing borehole or sidetrack, such as a well deepening, a plug‐back, etc. 

Sidetracks  are  boreholes  that  are  drilled  starting  at  some  depth  in  the  original  borehole  but 

directionally along a different path away from the original borehole and that have a targeted endpoint 

that is nominally at least 500 ft distant from the original borehole endpoint. The terms sidetrack and 

lateral are used interchangeably in this study as the significance in terms of water use lies in the total 

completed borehole lengths and not their physical arrangements.  

Therefore, the number of unique values in the 11‐12 digit position indicates the number of completed 

sidetracks or laterals in that well. Exceptions include pilot holes and junked/mis‐steered laterals that 

were not completed. Where identifiable by IHS, these have been assigned 11‐12 digit position values 

of “7x” and these were removed from this analysis. 

A goal of this study was to identify the total length of each borehole that was hydraulically fractured 

to characterize the nominal HF water use per length of lateral (i.e., gal/ft or L/m) for each borehole. 

The total horizontal length for each well was determined by comparing three different data values, 

including reported treatment intervals, reported perforation intervals, and down‐hole survey data in 

the IHS database. Values were compared for consistency and the total horizontal length for each well 

was determined as the sum of the component lengths of each sidetrack and/or lateral in the well that 

was completed. 

For horizontal lengths generated from the survey data, the horizontal section is defined here as that 

section beginning at  the  location where  the drilling angle  first decreased below 2.5 degrees with 

respect to the horizontal plane and continuing to the terminal end of that sidetrack or lateral. Surveys 

of wells having multiple sidetracks or  laterals were examined to eliminate repeated or overlapping 

survey sections of the same physical borehole intervals.  
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Section 3. Decline Curve Analyses and Estimated Ultimate Recovery 

We used decline curves to determine the estimated ultimate recovery (EUR) of oil, gas, and water in 

the play. Typically decline curves are used to assess oil and gas production; however, we also applied 

the same methodology to water production. The EUR values for oil and gas were used to estimate the 

water  intensities of energy production both  in terms of water use for hydraulic fracturing (HF) and 

flowback‐produced (FP) water generated per unit of oil and gas production.  

The framework used in this study for decline curve analysis was developed in a previous study of gas 

shales41 and modified to describe slightly compressible fluids (such as oil and water)42. To estimate the 

total production of oil, gas, or water over the lifetime of a well, we assume that production has two 

stages in a well's lifetime: linear flow from between the fractures and boundary‐dominated flow after 

the flow from adjacent fractures begins to interfere with each other. In the first stage, the production 

rate  follows one over  the  square  root of  time.  In  the  second phase,  the production  rate declines 

exponentially.  

To capture the behavior of fluid flow for both of the stages of production, we used a one‐dimensional 

model for fluid flow, with the fracture face at one end, behaving as an adsorbing boundary at constant 

pressure. At the other end the mid‐point between fracture faces, there  is a no‐flow boundary with 

zero pressure gradient. Production is scaled by the total fluid in place between the fractures and its 

flow rate is scaled by the characteristic time to interference, when boundary dominated flow begins.  

We assume a parallel flow model that allows oil, gas, or water to flow as if they behave as a single 

phase. This is equivalent to assuming straight line relative permeabilities between oil and water in the 

reservoir. The original concept43 has received recent attention in studying water floods44,45. 

Given this parallel flow model, we developed recovery factor curves inspired by Fetkovich (1980), with 

two fitting parameters. The curves were generated using a one‐dimensional finite differences method 

solver in Python. Cumulative production of oil, gas, and FP water over time were then fitted to the 

recovery factor curves with curve fitting also implemented in Python. For this fit, the total oil, gas, or 

water in place between the fractures and the time to boundary dominated flow were varied until the 

root mean squared deviation between observed and predicted production was minimized.  

Using this methodology, we determined the EUR and forecast monthly oil, gas, and water production 

for 11,128 wells assuming a 15 year well lifetime. The resulting mean 15 year EUR values are 246×106 

ft3 (6.97×106 m3) for gas, 9.4×106 gal (35.6×106 L; ~225,000 bbl) for oil, and 5.1×106 gal (19.3×106 L; 

~122,000 bbl)  for FP water. The median 15 year EUR values are 165×106  ft3  (4.67×106 m3)  for gas, 

7.6×106 gal (28.8×106 L; ~180,000 bbl) for oil, and 3.8×106 gal (14.4×106 L; ~90,000 bbl) for water. 

Extending the mean EUR to 20 years results in increases of only 4% for gas (255 ×106 ft3, 7.22×106 m3), 

4%  for oil  (9.8×106  gal,  37.1×106  L;  ~234,000 bbl),  and  1%  for  FP water  (5.2×106 gal,  19.7×106  L; 

~124,000 bbl) for water.  
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Section 4. Comparison of Data from Different Databases and Previous 

Studies 

4a. Comparison of Data from Different Databases 
The reporting of HF water volumes to FracFocus, along with associated chemical additives, became 
legally required on April 1, 2012 for all oil and gas wells drilled in North Dakota. HF water volumes for 
the  period  from  April,  2012  through  December,  2014  were  compared  between  the  FracFocus 
database and the IHS database. A total of 5,935 wells were completed during this time based on the 
IHS database. A total of 93% of all wells had HF water volumes reported in both databases (Table S1). 
Of these, 82% of the reported volumes are within 10% of each other between the databases.  

A  total of 5,244 wells  (88%) had one  lateral while  the  remaining 711 wells  (12%) had  from 2  to 6 
laterals/sidetracks (Figure S9). Multi‐lateral wells tend to have slightly higher rates of disagreement 
between databases (76% within 10% agreement) as opposed to single lateral wells (83% within 10% 
agreement). However, differences between the databases tend to cancel out overall (Figure S9) and 
the total reported volumes on both annual and period bases agree to within 1% (Table S2).  

Water volumes  for hydraulic  fracturing  (HF) were  initially selected conservatively as the maximum 
value between databases for a given well. The total HF water use per well was normalized by the total 
lateral length, and the proppant loading was normalized by HF water use for each well. Attempts were 
made to determine outliers using these ratios and to rectify identifiable errors in the respective data 
sets, including shifted decimal places, typographic errors, and errors in reporting units. Typical outliers 
were considered those resulting  in ratios outside the range 10 – 2,500 gal/ft (120‐31,000 L/m) and 
proppant loading ratios outside the range 0.1 – 5 lb/gal (0.06 – 2.9 kg/L). Particular attention was paid 
to  errors  resulting  in  large  values  to  limit  skewing  effects  on  population  averages.  Wells  with 
unresolved errors and wells with no available data were accounted for by assigning total HF water use 
values calculated as the average HF water use per unit length of lateral for the annual period times 
corresponding to the well drilling.  

 
Table S1. Comparison of HF water volumes between FracFocus and IHS data sources. 

Description 2012  2013  2014  2012‐2014 

All completed wells  1,535 2,119 2,281 5,935 100% 

Wells with either FracFocus or IHS data  1,429 2,009 2,137 5,575 94% 

Wells with FracFocus data only  14 8 9 31 1% 

Wells with IHS data only  26 9 3 38 1% 

Wells with data in both databases  1,389 1,992 2,125 5,506 93% 

Wells with no data in either database  106 110 144 360 6% 

Total reported volume IHS (106 gal)  3,243 5,282 7,862 16,388 ‐ 

Total reported volume FracFocus (106 gal) 3,221 5,266 7,909 16,396 ‐ 

Total reported volume IHS (109 L)  12.3 20.0 29.8 62.0  

Total reported volume FracFocus (109 L)  12.2 19.9 29.9 62.1  
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Figure S9. Comparison of HF water volumes between FracFocus and IHS data sources in a) English and 

b) metric units.  
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Table S2a. Comparison between annual North Dakota Bakken Play oil and gas production, as reported 
in  the  IHS  database  and  by  the  North  Dakota  Industrial  Commission  (NDIC).  Annual  volumes  of 
flowback‐produced  (FP) water are compared with water volumes  injected  into  salt water disposal 
(SWD) wells, both reported in the IHS database, for SWD wells located in the play. Note that increases 
in SWD values correspond to increases in FP. 

Period 
Producing 
Wells 

Oil (109 gal)  Gas (109 ft3)  FP (109 gal) 

IHS  NDIC  IHS  NDIC  IHS  SWD 

2005  34  0.02 0.04 0.4 2.1 0.01  1.99

2006  111  0.07 0.10 1.6 3.1 0.03  2.11

2007  264  0.28 0.31 5.5 7.0 0.08  2.18

2008  676  1.10 1.15 17.1 18.1 0.27  2.43

2009  1,142  2.03 2.09 34.2 35.5 0.50  2.55

2010  1,922  3.55 3.61 64.1 64.2 1.35  3.31

2011  3,169  5.35 5.41 115.2 114.6 2.66  4.91

2012  4,967  9.15 9.21 221.4 219.7 5.64  7.86

2013  6,922  12.08 12.18 310.8 307.6 8.09  10.51

2014  9,089  15.52 15.68 427.4 420.4 11.81  13.78

2005‐2014  9,089  49.15 49.79 1,197.6 1,192.4 30.43  51.64

 

Table S2b. Metric value equivalent to Table S2a. 

Period 
Producing 
Wells 

Oil (109 L)  Gas (109 m3)  FP (109 L) 

IHS  NDIC  IHS  NDIC  IHS  SWD 

2005  34  0.07 0.16 0.01 0.06 0.03  7.5

2006  111  0.27 0.36 0.04 0.09 0.10  8.0

2007  264  1.07 1.17 0.16 0.20 0.29  8.3

2008  676  4.17 4.33 0.48 0.51 1.00  9.2

2009  1,142  7.69 7.87 0.97 1.01 1.88  9.7

2010  1,922  13.42 13.60 1.81 1.82 5.12  12.5

2011  3,169  20.24 20.15 3.26 3.24 10.06  18.6

2012  4,967  34.62 34.39 6.27 6.22 21.36  29.7

2013  6,922  45.74 45.50 8.80 8.71 30.61  39.8

2014  9,089  58.75 58.05 12.10 11.90 44.71  52.2

2005‐2014  9,089  186.04 185.57 33.91 33.76 115.17  195.5
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4b. Comparison of Data with Previous Studies 
Horner et al. (2016) reported data for N. Dakota on number of wells drilled for HF (2008 – 2012) and 
HF water use (2011, 2012) and estimated HF water use for 2008 – 2010 by using the average water 
use/well from 2011 data for previous years17. These results compare favorably with data from the 
same years  in this study with values generally varying ≤10% (Table S3). FP water volumes/well also 
agree between the two studies for the reported time period  in Horner et al.  (2016)  (2008 – 2012; 
mostly ≤10% difference) (Table S3 ).  

Kondash and Vengosh (2015)1  (KV) reported total HF, oil, gas, and FP water volumes (2005 – 2014) 
for the Bakken Play, which agree well (≤3 – 22%) with those in this study (Table S4). Median HF water 
volumes/well are similar in both studies, varying ≤10% between the two studies. However, total HF is 
22% lower in the KV study, possibly because of fewer total wells and their use of median HF rather 
than mean  HF. Mean  FP  water  volumes/well  are  similar  (≤1%  different).  The  HF  and  FP  water 
intensities per unit of energy production  in KV are based on the oil and gas EUR estimates for the 
existing well population at the time of the study. The combined EUR for oil and gas (as oil equivalent) 
in the KV study is 9% lower than that estimated in this study. The HF water intensity by KV is lower 
than that estimated in this study. The FP water intensity by KV is based on FP to date rather that the 
FP EUR. Therefore, the FP water intensity would be higher if future FP generation was considered in 
KV.  

Veil (2015)15 also reported number of producing wells and volumes of oil, gas, and FP water for 2012 
for N Dakota which vary by ≤2% relative to the data reported in this study. Our analysis in terms of 
volumes of  FP water  injected  into producing horizons  for enhanced oil  recovery  (~16%)  and  that 
disposed of in SWD wells (84%) for 2012 also generally agree with the results from Veil (2015)15 who 
reported 18% into wells for EOR and 82% into SWD wells.  

 

Table  S3. Comparison of  results  from  this  study with  those of Horner et  al.  (2016). Horner et  al. 
estimated  total HF  values  for  2008‐2010 using  the mean HF  for  2011  (1.92x106  gal/well,  7.3x106 
L/well)) citing insufficient data for that period. 

Year 

This Study  Horner et al. 

New 
Wells 

Total HF 
(106 gal) 

Mean HF 
(106 gal/well) 

Mean FP 
(first 12 mo) 
(106 gal/well) 

New 
Wells 

Total HF 
(106 gal) 

Mean HF 
(106 gal/well) 

Mean Produced Water
(first 12 mo) 
(106 gal/well) 

2008  478  451  0.94  0.64  401  770  (1.92)  0.66 

2009  490  503  1.03  1.19  465  894  (1.92)  1.00 

2010  820  1,430  1.74  1.84  758  1,457  (1.92)  1.81 

2011  1,294  2,798  2.16  2.21  1,199  2,304  1.92  2.07 

2012  1,976  4,610  2.33  2.47  1,801  4,274  2.37  2.31 

2013  2,119  5,698  2.69  2.69 

2014  2,281  8,489  3.72  3.48 
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Table S4. Comparison of results from this study with those of Kondash and Vengosh (2015). 

Parameter  Units  This Study 
Kondash and 
Vengosh 

2005‐2014 HF, FP, oil, and gas production 

Wells  (quantity)           10,084                 9,704 

Median HF  106 gal/well  2.14 1.97

Mean HF  106 gal/well  2.41 ‐

Mean FP  106 gal/well  3.23 3.24

Total HF (2005‐2014)  109 gal  24.48 19.20

Total FP (2005‐2014)  109 gal  32.54 31.41

Total Oil (2005‐2014)  109 gal  54.1

Total Gas (2005‐2014)  109 goe*  9.45

2005‐2014 HF and FP relationships 

HF to date /Oil to date 
L/GJ  11.7

vol/vol ratio  0.45

HF to date/O&G to date 
L/GJ  10.0

vol/vol ratio  0.38

FP to date /Oil to date 
L/GJ  15.6

vol/vol ratio  0.60

EUR 

Oil  106 gal/well  9.43 8.94

Gas  106 goe/well 1.78 1.47

FP  106 gal/well  5.13 ‐

Future HF and FP relationships 

HF  (2005‐2014)/Oil EUR 
L/GJ  6.69

vol/vol ratio  0.26

HF (2005‐2014)/O&G EUR 
L/GJ  5.62 4.99

vol/vol ratio  0.22 0.22

FP (2005‐2014)/Oil EUR 
L/GJ  8.89 9.41

vol/vol ratio  0.34 0.36

FP (2005‐2014)/O&G EUR 
L/GJ  7.48 8.17

vol/vol ratio  0.29 0.31

FP EUR/Oil EUR 
L/GJ  14.1

vol/vol ratio  0.54

goe: gallons of oil equivalent 

 

Table S5. Comparison of results from this study with those of Veil et al. (2015). Values are for 2012 
production in the Bakken Play. 

Study 
Producing
Wells 

Total FP 
106 bbl 

Total Oil
106 bbl 

Total Gas
106 ft3 

Veil  5,073 135.4  216.4 223.2

This Study  4,967 134.4  217.8 221.4
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Figure S10. Schematic of data sources,  linkages and feedbacks  in this study.  Includes estimation of 

historical water use for hydraulic fracturing (HF) based on (1) IHS and FracFocus databases, reported 

per well, projected water demand for HF based on estimated number of wells to be drilled (~60,000), 

estimation of flowback‐produced (FP) water volumes based on historical data and projected future 

generation of FP water based on decline curves. Management of FP water is shown based on injection 

into salt water disposal (SWD) wells. Water use for HF is compared to various water sources, including 

surface water from the Missouri River and Lake Sakakawea and shallow groundwater. Inter‐sectoral 

water transfers are shown based on  irrigation trading using temporary annual permits. Alternative 

water sources include brackish groundwater from the Dakota Group and reuse/recycling of FP water.  
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Figure S11. Bubbles showing past  (2005 – 2014) and projected future  (2015 – 2054) water use for 

hydraulic fracturing (HF), flowback and produced water generation, and oil production. Size of bubbles 

reflects volumes. Units are billion gallons.    

 

 

Figure S12. Typical above ground water corral used for storing water for hydraulic fracturing (Source: 

http://dragonenergyequipment.com).  
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Figure S13. HF water use per well through time as a function of the number of sidetracks/laterals per 

well. Lines represent exponential fits to the data. About 84% of HF wells have a single lateral (black 

line), 12% of wells have two sidetracks/laterals (red line), and 4% have more than 2 sidetracks/laterals 

(blue line). The percentage of double sidetracks/laterals was high initially, 41% in 2005 but decreased 

to 8 – 10% after 2007. Wells with multiple sidetracks/laterals tend to use only slightly higher HF water 

volumes overall. (IHS, https://my.ihs.com/Energy) 
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Figure  S14.  Mean  water  use  for  hydraulic  fracturing  normalized  by  length  of  lateral.  (IHS, 

https://my.ihs.com/Energy) 
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Figure S15. Time series for Bakken well development. Includes a) the annual total and b) cumulative 

total numbers of completed wells and sidetracks/laterals, c) the mean well depth, d) mean well length, 

mean hydraulic  fracturing  (HF) water use e) per well and  f) per  lateral  length, g) mean proppant 

loading,  and  h)  the  mean  number  of  HF  stages  and  mean  stage  length.  (IHS, 

https://my.ihs.com/Energy) 
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Figure  S16.  Spatial  variability  of  produced  water  total  dissolved  solids  (TDS)  concentrations. 

(http://energy.usgs.gov/EnvironmentalAspects/EnvironmentalAspectsofEnergyProductionandUse/Pr

oducedWaters.aspx#3822349‐data). 

   



S25 
 

Section 5. Maintenance Water  

Preliminary estimates from the North Dakota Mineral Resources suggested that ~400–600 gal/d/well 

(1500‐2300 L/d/well) of freshwater would be required for well maintenance. Assuming a 15 yr lifespan 

of a well, these estimates would result in an additional 2.2×106–3.3×106 gal/well (8.3×106–12.5×106 

L/well) over  the  life of  the well. However,  some operators  suggest  that  these estimates  could be 

increased by a factor of 3–5 (≤21,000 gal/d/well, 80,000 L/d/well) (Kurz et al., 2016) resulting in up to 

11x106 gal/well (42x106 L/well), greatly exceeding the original HF water use. Evaluating well permits 

listed as “well maintenance” or “brine dilution” indicates that the volume of water permitted in these 

categories ranges from 74×106 to 112x106 gal/yr (280×106 to 424x106 gal/yr) for the entire Bakken 

area.  However, these permitted volumes were similar in 2002–2005 prior to expansion of HF in the 

play. Dividing  the permitted  volume by  the number of wells  for hydraulic  fracturing  in 2014  and 

multiplying by a 15 yr well lifespan would result in 0.5×106 gal/well (2×106 gal/well). The difference 

between HF water  (24.5×109  gal,  93×109  L)  and  FP water  (32.5×109  gal,  123×109  L)  could  reflect 

additional maintenance  water  or  simply more  produced water  from  the  formation  (Table  2).  If 

maintenance water is subtracted from FP water volumes prior to reporting (as indicated by operators) 

(Kurz et al., 2016), then differences between reported FP volumes and water disposed into salt water 

disposal  (SWD) wells  could  reflect maintenance water; however,  similarity  in FP water and water 

volumes  disposed  in  SWD  wells  (Section  3.2  in  the  paper)  do  not  support  large  volumes  of 

maintenance water. In 2014, FP water volume totaled 12.4×109 gal (47×109 L) and volume disposed in 

SWD wells totaled 13.8×109 gal (52×109 L); however, projecting the background ~2.0×109 gal (~7.6×109 

L) that was disposed  in 2005 to 2014 suggest minimal volumes of maintenance water. The original 

~2×109 gal (~7.6×109 L) may be related to produced water from conventional oil production  in the 

Bakken area. However, maintenance water volumes should be reported to provide reliable estimates 

of these water volumes.  
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Figure S17. Historical water use by sector in North Dakota counties within the Bakken Play. Counties 

include Billings, Burke, Divide, Dunn, McKenzie, Mountrail, Stark, and Williams. The historical mean 

total water use for 1977‐2014 is 17.0×109 gal/yr (64×109 L/yr) (groundwater 4.3 ×109 gal/yr [16.3 ×109 

L/yr], surface water 12.7×109 gal/yr [48×109 L/yr]) 

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/waterpermits/).  
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Figure S18. Historical water use by a) category and by b) source in North Dakota counties of the Bakken 

Play. Counties  include Billings, Burke, Divide, Dunn, McKenzie, Mountrail, Stark, and Williams and 

sources include groundwater (GW) and surface water (SW). Mean total annual water use during the 

2005‐2014 Bakken Play development period (17.8×109 gal/yr, 67.4×109 L/yr) is similar to the historical 

mean. Recent increases in industrial water use (for HF) have been offset primarily by corresponding 

decreases in irrigation water use. 

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/waterpermits/).  
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Figure S19. Map of North Dakota water depots. 

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/mapservices.html) 
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Figure  S20. Map  of  North  Dakota  water  depots  according  to  water  source:  surface  water  and 

groundwater. (NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/mapservices.html) 
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Figure S21. Representative hydrographs for wells completed  in different shallow alluvial aquifers  in 

the Bakken Play region. Numbers 1‐10 represent the well locations shown in Figure S8. Aquifer names 

are given followed by values representing the North Dakota State Water Commission (NDSWC) well 

site location numbers.    

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/groundsurfacewater/) 
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Figure  S21  (cont).  Representative  hydrographs  for  wells  completed  in  different  shallow  alluvial 

aquifers in the Bakken Play region. Numbers 11‐18 represent the well locations shown in Figure S8. 

Aquifer names are given followed by values representing the North Dakota State Water Commission 

(NDSWC) well site location numbers.  

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/groundsurfacewater/) 
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Figure S22. Relative locations of non‐flowing and flowing (artesian) groundwater wells completed in 

the Fox Hills / Hell Creek aquifer in the Bakken Play region. Wells are classified as flowing if a water 

level elevation was greater  than  the  local ground  level elevation at any  time during  the period of 

record. Periods of record began variously between 1967 and 2014 (average 1987).  

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/groundsurfacewater/) 

   



S33 
 

 

   
Figure S23. Representative water level hydrographs for groundwater wells completed in the Fox Hills 

/ Hell Creek aquifer in the Bakken Play. Numbers 19‐22 represent the well locations shown in Figure 

S8. Values shown after hyphens represent the North Dakota State Water Commission (NDSWC) well 

site location numbers. Values in parenthesis represent the well depth (ft). Negative depth to water 

values indicate artesian (flowing) groundwater wells. Water levels have been steadily declining in the 

aquifer at rates averaging about ‐1.5 ft/yr (‐0.5 m) overall for the hydrographs shown. 

(NDSWC, http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/groundsurfacewater/) 
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Section  6.  Pipeline  Projects  for  Transmitting  Water  from  Lake 

Sakakawea 
There are three main water supply pipelines in North Dakota: the Western Area Water Supply (WAWS) 

project; Southwest Pipeline Project  (SWPP), and Northern Area Water Supply (NAWS) project. The 

WAWS pipeline was developed by the WAWS Authority, the SWPP by the Southwest Water Authority 

and  NAWS  by  the  Bureau  of  Reclamation.  Additional  pipelines  have  been  developed  by  private 

operators who also provide water to depots. 

The WAWS project (Figure S24a) is designed to transport water to domestic and municipal users in 

seven cities,  including Williston, Ray, Alexander, Watford etc. Water  is diverted  from  the Missouri 

River to the regional water treatment plant in Williston and then transported through the pipeline to 

various users. WAWSP provides water for 38 fill ports in eight water depots, including Williston, Ray, 

Alexander and Watford.   The cost of water  is $20/1000 gallons (3785 L). Water  is sold through the 

water depots to oil industry operators to help recover the costs of developing the pipeline.  

The SWPP is a regional water supply system designed to provide water to the city of Dickinson and 

other surrounding areas (Figure S23b). The raw water is treated in Dickinson and then transported to 

surrounding  regions.  SWPP  is  a  state  owned  project  operated  by  the  N  Dakota  State  Water 

Commission and operated by the SW Water Authority (SWA). The state provided $55 million for cost 

share in 2015.  

Although designed to transport water from Lake Sakakawea, the NAWS project is still under litigation 

and cannot transfer water from the  lake (Figure S24c). The pipeline  is designed to transport water 

from Lake Sakakawea to the city of Minot (45 miles, 72 km long) and additional 230 miles (370 km) of 

pipeline was  installed to serve other regions. The raw water is treated in Minot’s Water Treatment 

Plant and delivered through the pipeline to other cities and rural users in a seven county area. Prior 

to the pipeline the region relied on groundwater from the Minot and Sundre aquifers; however, water 

quality was poor, exceeding  secondary EPA  standards  for Total Dissolved Solids,  sulfate,  iron, and 

manganese. There are legal challenges with the state of Montana suing because of biota issues and 

the state of Missouri suing because of water depletion in the Missouri River. NAWSP is designed to 

deliver 26×106 gal/d (98×106 L/d) to its users once the legal issues with the Province of Manitoba and 

state of Missouri are resolved.  
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Figure  S24a. Major  infrastructure  components of WAWSP as of October 2014.  (image  from Wirtz 

[2014]) 
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Figure S24b. The major infrastructure components of SWPP. (Southwest Pipeline Project, 2015) 

 
Figure  S24c.  The  major  infrastructure  components  of  NAWSP.  (North  Dakota  State  Water 

Commission, 2015) 
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Figure S25. Trends in FP and HF water volumes a) annually and b) cumulatively. Cumulative values by 

the end of 2014 ranged  from 24×109 gal  (91×109 L)  (HF)  to  from 33×109 gal  (125×109 L)  (FP).  (IHS, 

https://my.ihs.com/energy) 

 

 

Figure S26. Comparison of total flowback‐produced (FP) water volumes generated during the first 18 

months for wells completed during a) 2005‐2011 (3,808 wells) and b) 2012‐2014 (4,643 wells). Points 

represent wells used in the analysis. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Figure  S27.  Ratio  of median  flowback‐produced  (FP)  water  relative  to  water  used  for  hydraulic 

fracturing (HF), expressed as a percentage. These data show that the median cumulative FP water 

represents  ~  25%  of  HF  water  during  the  first  couple  of  months  of  production.  (IHS, 

https://my.ihs.com/energy) 
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Figure S28. Evolution of median FP to HF ratio for wells completed  in different years  in the Bakken 

Play. In 2008, the median cumulative FP volume was equal to the HF volume (ratio = 1) after 19 months 

of  production.  For  2009‐2012,  median  cumulative  FP  has  equaled  HF  after  12‐13  months  of 

production. The ratios for 2013 and 2014 seem to be trending back toward the 2008 values. The curves 

for 2008 and 2009 are based on a limited number of wells and are not considered as reliable as those 

for later years. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Figure S29. Time  series of  injection/disposal of  flowback‐produced  (FP) water  in  the Bakken Play. 

Volumes are tracked separately in North Dakota as either salt water disposal (SWD, red line) or water 

injection (WI, green line). Water injection represents injection into a producing formation for purposes 

of water flooding or enhanced recovery in conventional reservoirs. Water injection decreased to near 

zero following the development of unconventional Bakken wells. The distinction between SWD and 

WI  is  not made  for  the Montana  portion  of  the  play  and  the  total  volume  of  injected/disposed 

produced water from Montana was added to SWD from North Dakota (blue line). The injected volume 

from Montana represents 13% of the (blue line) total since 2005. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Figure S30. Comparison between annual total volumes of FP and SWD for 2005‐2014 in the Bakken 

Play in a) English and b) metric units. The dashed line represents a linear regression fit to the data. 

The regression Y‐intercept at ~2x109 gal (~7.6x109 L) represents the baseline (pre‐existing) SWD in the 

region prior to 2005 and the regression r2 indicates that 99.93% of increases in SWD since that time 

are explained by FP production. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Figure S31.   Locations and completion dates of salt water disposal (SWD) wells  in the Bakken Play. 

Green points represent unconventional oil well locations in the play.  (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Figure S32. Total dissolved solids in the Dakota Group (modified from Kurz et al., 201147).  
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Figure S33. Distribution of well spacing density in the Bakken Play based on wells completed by the 

end of 2014. Cells are 1 mi2 (2.6 km2). Insets show details in areas of relatively low (Inset A), mixed 

(Inset B), and high (Inset C) well spacing densities. Scale bars next to each inset indicate the scale of 

that  inset.  Black  lines  in  the  insets  indicate  the  surface  projection  of  well  locations.    (IHS, 

https://my.ihs.com/energy) 
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Figure S34. Projected future numbers of wells drilled and producing in the Bakken Play. Projections 

assumes historical values through 2014, a completion rate of 2,400 new wells per year thereafter (with 

single laterals/sidetracks), and a 15 year well production life. Also assuming a uniform well density of 

8.4 wells/mi2 (5.2 wells/km2) over the area of the play (14,850 mi2, 38,40 km2) and a well length of 

~9,500  ft  (~2900 m)  results  in a  total of ~70,000 wells at play maturity  in ~2039. The number of 

producing wells increases from ~10,000 in 2014 to a plateau of ~36,000 wells by ~2029 and decreases 

to zero by ~2054. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Section 7. Water Use for Refracturing and Secondary Recovery in the 

Bakken  
Re‐fracturing wells to enhance oil recovery would increase water use in the Bakken Play. A previous 

study of ~20 wells in the Bakken suggests that while re‐fracturing would increase EUR, most wells are 

not suitable for re‐fracturing31. Secondary or tertiary recovery of oil would also increase water use. 

However, a previous review of the literature suggested that water flooding is unlikely in the Bakken 

because of the oil‐wet nature of the play and low water injectivity33,34. Modeling analysis showed little 

variation in recovery with water flooding (6.7% recovery of original oil in place) and natural depletion 

(6.4% recovery) for the Middle Bakken formation  (Iwere et al, 2013). This study  indicated that the 

injectivity of the Middle Bakken and underlying Three Forks formations is poor. A modeling analyses 

in the Bakken indicates that CO2 injectivity is sufficient to enhance oil production, increasing the oil 

recovery factor by 13−15% after 18 years of continuous CO2 injection34. Another review emphasizes 

that gas injection is the preferred EOR technique for shale reservoirs36.  
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Figure  S35.  Past  (2005  –  2014)  and  projected  future  (2015  –  2054)  production  of  oil,  flowback‐

produced (FP) water, and gas in a) English and b) metric units.  
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Figure S36. Past and projected cumulative total oil, FP, and gas production  in the Bakken Play  in a) 

English and b) metric units. Oil production  totals 658×109 gal  (2.49×1012  L); gas production  totals 

17x1012 ft3 (0.48 x 1012 m3) and FP production totals 355×109 gal (1.34×1012 L).  
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Figure S37. Relationship between HF water use and initial 12‐month cumulative oil production in a) 

English and b) metric units. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Figure  S38.  Evolution  of  the  median  cumulative  FP  to  oil  ratio  with  production  time  for  wells 

completed in different years in the Bakken Play. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 

 

 

Figure S39. Comparison of mean cumulative per well oil and FP production  for wells completed  in 

different years in the Bakken Play. Mean oil production per well has remained relatively constant while 

FP water volumes have increased each year. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Figure S40. Evolution of mean water cut percentages  for wells completed  in different years  in  the 

Bakken Play. During initial 3‐4 month periods of high flowback, water cut percentages decrease rapidly 

to minimum values then slowly increase thereafter at rates of 1% – 2% per year.  Mean per well water 

cut has generally increased each year. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 

 

 

 

Figure S41. Comparison of water cut percentages the first 18 months of total production  for wells 

completed during a) 2005‐2011 (3,808 wells) and b) 2012‐2014 (4,643 wells). Points represent wells 

used in the analysis. Water cut is calculated as FP / (Oil + FP), and represents FP as a percentage of 

total liquid production. (IHS, https://my.ihs.com/energy) 
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Section 8. Produced Water Quality and Scaling Issues 
Produced water quality  in the BPS  is highly saline  (Figure S16). Median total dissolved solids (TDS) 

ranges from ~ 270,000 – 314,000 mg/L within the 6,000 – 13,000 ft (1,800 – 4,000 m) depth zone 

(Figure S42). TDS in the produced water is highly variable spatially (Figure S16). Chemical parameters 

important for scaling include SO4 levels with median values decreasing with depth from 1,300 – 330 

mg/L (6,000 – 13,000 ft, 1,800 – 4,000 m depth) (Figure S43).  However, the desired SO4 level to reduce 

scaling is ≤50 mg/L (Table S16) because of potential for BaSO4 precipitation. Calcium levels should be 

< 5,000 mg/L and magnesium < 2,000 mg/L to reduce scaling issue; however, produced water in this 

region generally exceeds these levels (Figure S44, Figure S45).  

 

 

Figure S42. a) Produced water total dissolved solids (TDS) concentration variations with depth in the 

Bakken Play. Lines shown represent variations for indicated percentiles and the mean of the sample 

populations.  b)  Number  of  samples  in  each  depth  population.  (USGS, 

http://energy.usgs.gov/EnvironmentalAspects/EnvironmentalAspectsofEnergyProductionandUse/Pr

oducedWaters.aspx#3822349‐data) 
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Figure  S43.      Spatial  variability  of  produced  water  sulfate  concentrations.  (USGS, 

http://energy.usgs.gov/EnvironmentalAspects/EnvironmentalAspectsofEnergyProductionandUse/Pr

oducedWaters.aspx#3822349‐data) 
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Figure  S44.  Spatial  variability  of  produced  water  calcium  concentrations.  (USGS, 

http://energy.usgs.gov/EnvironmentalAspects/EnvironmentalAspectsofEnergyProductionandUse/Pr

oducedWaters.aspx#3822349‐data) 
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Figure  S45.      Spatial  variability  of  produced  water  magnesium  concentrations.  (USGS, 

http://energy.usgs.gov/EnvironmentalAspects/EnvironmentalAspectsofEnergyProductionandUse/Pr

oducedWaters.aspx#3822349‐data) 
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Table S6a. Mean water use for hydraulic fracturing (HF) (106 gal/well), mean flowback‐produced (FP) 
water (106 gal/well), mean oil production (106 gal/well), mean gas production (103 ft3/well, 106 gal oil 
equivalent/well), HF water  to oil  ratio  (HFWOR)  (unitless,  vol/vol  and  L/GJ),  FP water  to oil  ratio 
(FPWOR)  (unitless,  vol/vol  and  L/GJ).  Values with  (*)  include  oil  equivalent  volume  or  energy  of 
produced gas, assuming a natural gas energy content of 106 BTU/103 ft3 and an oil energy content of 
5.8 106 BTU / bbl. 

Period  HF  FP  Oil  Gas  Gas* 
HFWOR FPWOR 

(vol/vol) L/GJ L/GJ* (vol/vol)  L/GJ  L/GJ*

2005  0.58  0.25  1.77  21,459  0.16  0.33 8.5 7.8  0.14  3.6  3.3 

2006  0.56  0.27  1.49  22,725  0.16  0.38 9.7 8.8  0.18  4.7  4.3 

2007  0.99  0.24  1.24  23,033  0.17  0.79 20.6 18.2  0.19  4.9  4.3 

2008  0.94  0.30  1.38  23,971  0.17  0.68 17.8 15.8  0.22  5.7  5.0 

2009  1.03  0.34  1.50  27,145  0.20  0.69 17.8 15.7  0.23  5.9  5.2 

2010  1.74  0.58  1.59  29,922  0.22  1.10 28.5 25.1  0.36  9.5  8.3 

2011  2.16  0.74  1.52  33,164  0.24  1.42 36.9 31.9  0.49  12.7  11.0 

2012  2.33  1.05  1.69  40,863  0.30  1.38 36.0 30.6  0.62  16.2  13.8 

2013  2.69  1.10  1.63  41,786  0.30  1.65 42.8 36.1  0.68  17.6  14.8 

2014  3.72  1.23  1.61  44,023  0.32  2.31 60.1 50.1  0.76  19.9  16.6 

2005‐14  2.41  3.23  5.37  129,458  0.94  0.45 11.7 9.9  0.60  15.6  13.3 

2015‐54  3.41  6.87  7.95  216,468  1.57  0.43 11.1 9.3  0.86  22.5  18.8 

 

Table S6b. Metric equivalent  to Table S6a, with mean water use  for hydraulic  fracturing  (HF)  (106 
L/well), mean flowback‐produced (FP) water (106 L/well), mean oil production (106 L/well), mean gas 
production (103 m3/well, 106 L oil equivalent/well). 

Period  HF  FP  Oil  Gas  Gas* 
HFWOR FPWOR 

(vol/vol) L/GJ L/GJ* (vol/vol)  L/GJ  L/GJ*

2005  2.19  0.93  6.71  758 0.59 0.33 8.5 7.8 0.14  3.6  3.3

2006  2.11  1.03  5.63  803 0.62 0.38 9.7 8.8 0.18  4.7  4.3

2007  3.74  0.89  4.70  813 0.63 0.79 20.6 18.2 0.19  4.9  4.3

2008  3.57  1.14  5.23  847 0.66 0.68 17.8 15.8 0.22  5.7  5.0

2009  3.89  1.29  5.67  959 0.74 0.69 17.8 15.7 0.23  5.9  5.2

2010  6.60  2.19  6.02  1,057 0.82 1.10 28.5 25.1 0.36  9.5  8.3

2011  8.18  2.82  5.75  1,171 0.91 1.42 36.9 31.9 0.49  12.7  11.0

2012  8.83  3.98  6.38  1,443 1.12 1.38 36.0 30.6 0.62  16.2  13.8

2013  10.18  4.18  6.17  1,476 1.15 1.65 42.8 36.1 0.68  17.6  14.8

2014  14.09  4.65  6.09  1,555 1.21 2.31 60.1 50.1 0.76  19.9  16.6

2005‐14  9.14  12.21  20.32  4,572 3.55 0.45 11.7 9.9 0.60  15.6  13.3

2015‐54  12.91  26.00  30.08  7,645 5.93 0.43 11.1 9.3 0.86  22.5  18.8
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Table S6c. Median water use for hydraulic fracturing (HF) (106 gal/well), median flowback‐produced 
(FP) water (106 gal/well), median oil production (106 gal/well), median gas production (103 ft3/well, 
106 gal oil equivalent/well), HF water to oil ratio (HFWOR) (unitless, vol/vol and L/GJ), FP water to oil 
ratio (FPWOR) (unitless, vol/vol and L/GJ). Values with (*) include oil equivalent volume or energy of 
produced gas, assuming a natural gas energy content of 106 BTU/103 ft3 and an oil energy content of 
5.8 106 BTU / bbl. 

Period  HF  FP  Oil  Gas  Gas* 
HFWOR FPWOR 

(vol/vol) L/GJ L/GJ* (vol/vol)  L/GJ  L/GJ*

2005  0.23  0.20 1.29  16,774 0.12 0.18 4.6 4.2 0.16  4.1  3.7

2006  0.24  0.17 1.23  17,403 0.13 0.20 5.1 4.6 0.14  3.6  3.2

2007  0.43  0.17 1.01  17,059 0.12 0.42 11.0 9.8 0.17  4.3  3.8

2008  0.72  0.20 0.98  16,808 0.12 0.73 19.0 16.9 0.20  5.3  4.7

2009  0.79  0.22 1.07  20,507 0.15 0.74 19.2 16.9 0.20  5.3  4.6

2010  1.41  0.29 1.11  20,442 0.15 1.27 33.0 29.1 0.26  6.9  6.1

2011  1.99  0.44 1.15  21,997 0.16 1.74 45.1 39.6 0.38  9.9  8.7

2012  2.14  0.80 1.36  28,283 0.20 1.57 40.8 35.5 0.58  15.2  13.2

2013  2.29  0.85 1.34  30,566 0.22 1.71 44.3 38.1 0.63  16.5  14.1

2014  3.01  0.90 1.25  29,736 0.22 2.41 62.7 53.5 0.72  18.7  15.9

2005‐14  2.14  0.62 1.24  26,574 0.19 1.73 44.9 38.9 0.50  12.9  11.2

 

Table S6d. Metric equivalent to Table S3c, with median water use for hydraulic fracturing (HF) (106 
L/well), median flowback‐produced (FP) water (106 L/well), median oil production (106 L/well), median 
gas production (103 m3/well, 106 L oil equivalent/well). 

Period  HF  FP  Oil  Gas  Gas* 
HFWOR FPWOR 

(vol/vol) L/GJ L/GJ* (vol/vol)  L/GJ  L/GJ*

2005  0.87  0.77  4.90  592 0.46 0.18 4.6 4.2 0.16  4.1  3.7

2006  0.91  0.64  4.65  615 0.48 0.20 5.1 4.6 0.14  3.6  3.2

2007  1.62  0.63  3.83  602 0.47 0.42 11.0 9.8 0.17  4.3  3.8

2008  2.71  0.75  3.70  594 0.46 0.73 19.0 16.9 0.20  5.3  4.7

2009  3.01  0.83  4.07  724 0.56 0.74 19.2 16.9 0.20  5.3  4.6

2010  5.32  1.11  4.19  722 0.56 1.27 33.0 29.1 0.26  6.9  6.1

2011  7.54  1.66  4.34  777 0.60 1.74 45.1 39.6 0.38  9.9  8.7

2012  8.12  3.02  5.16  999 0.78 1.57 40.8 35.5 0.58  15.2  13.2

2013  8.67  3.22  5.08  1,079 0.84 1.71 44.3 38.1 0.63  16.5  14.1

2014  11.40  3.40  4.72  1,050 0.82 2.41 62.7 53.5 0.72  18.7  15.9

2005‐14  8.11  2.34  4.69  938 0.73 1.73 44.9 38.9 0.50  12.9  11.2
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Table S7a. Hydraulic fracturing (HF) water use per well and per foot of lateral by year for the Bakken 
Play, including mean, and selected percentile values. 

Period  Wells 
HF water use (106 gal/well)  HF water use (gal/ft) 

Mean  5th  25th  50th  75th  95th  Mean  5th  25th  50th  75th  95th 

2005  180  0.58  0.12  0.21  0.23  0.34  0.58  82  16  37  48  51  65 

2006  223  0.56  0.08  0.17  0.24  0.40  0.51  65  9  24  37  46  119 

2007  279  0.99  0.04  0.20  0.43  0.71  1.37  106  8  36  58  97  185 

2008  478  0.94  0.13  0.45  0.72  0.84  1.64  126  24  63  90  166  248 

2009  490  1.03  0.07  0.45  0.79  1.01  1.82  138  14  68  91  172  326 

2010  820  1.74  0.42  0.97  1.41  1.93  3.04  203  50  123  191  246  355 

2011  1,294  2.16  0.77  1.27  1.99  2.63  3.47  234  85  153  220  284  393 

2012  1,976  2.33  0.82  1.47  2.14  2.77  3.86  251  107  167  229  295  413 

2013  2,119  2.69  1.05  1.73  2.29  3.11  5.57  285  125  189  245  327  642 

2014  2,281  3.72  1.52  2.19  3.01  4.12  9.17  394  157  235  321  453  990 

2005‐14  10,140  2.41  0.44  1.35  2.14  3.02  5.87  266  61  164  234  322  718 

 

Table S7b. Metric equivalent to Table S7a. 

Period  Wells 
HF water use (106 L/well)  HF water use (L/m) 

Mean  5th  25th  50th  75th  95th  Mean  5th  25th  50th  75th  95th 

2005  180  2.2  0.4  0.8  0.9  1.3  2.2  1,016  196  459  595  638  806 

2006  223  2.1  0.3  0.7  0.9  1.5  1.9  809  110  300  456  569  1,472 

2007  279  3.7  0.2  0.8  1.6  2.7  5.2  1,320  101  452  722  1,205  2,298 

2008  478  3.6  0.5  1.7  2.7  3.2  6.2  1,561  293  787  1,114  2,067  3,075 

2009  490  3.9  0.3  1.7  3.0  3.8  6.9  1,712  173  846  1,127  2,139  4,054 

2010  820  6.6  1.6  3.7  5.3  7.3  11.5  2,521  625  1,529  2,374  3,057  4,412 

2011  1,294  8.2  2.9  4.8  7.5  10.0  13.1  2,903  1,055  1,905  2,731  3,524  4,874 

2012  1,976  8.8  3.1  5.6  8.1  10.5  14.6  3,116  1,329  2,070  2,842  3,658  5,128 

2013  2,119  10.2  4.0  6.6  8.7  11.8  21.1  3,544  1,553  2,353  3,040  4,055  7,966 

2014  2,281  14.1  5.8  8.3  11.4  15.6  34.7  4,891  1,953  2,923  3,986  5,625  12,290 

2005‐14  10,140  9.1  1.7  5.1  8.1  11.4  22.2  3,308  762  2,038  2,902  4,003  8,919 
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Table S8a. Annual number of wells completed and water use for hydraulic fracturing (HF). Data are 
based on IHS.  

Year 

Well completion  HF water use  Proppant 

Wells 
Mean 
Depth 
(ft) 

Mean 
Completed 
Length*(ft) 

Total 
(109 
gal) 

Mean  Median  Mean  Median 

106gal/well  gal/ft  106gal/well  gal/ft  lb/gal  lb/gal 

2005  180  9,988  7,066  0.10  0.58  82  0.23  48  2.35  2.21 

2006  223  9,991  8,558  0.12  0.56  65  0.24  37  2.44  2.25 

2007  279  10,038  9,283  0.28  0.99  106  0.43  58  1.90  2.04 

2008  478  10,055  7,513  0.45  0.94  126  0.72  90  1.60  1.60 

2009  490  10,092  7,445  0.50  1.03  138  0.79  91  1.68  1.72 

2010  820  10,100  8,589  1.43  1.74  203  1.41  191  1.58  1.39 

2011  1,294  10,268  9,247  2.80  2.16  234  1.99  220  1.42  1.31 

2012  1,976  10,260  9,299  4.61  2.33  251  2.14  229  1.30  1.26 

2013  2,119  10,349  9,421  5.70  2.69  285  2.29  245  1.28  1.24 

2014  2,281  10,438  9,450  8.49  3.72  394  3.01  321  1.22  1.20 

Period  10,140  10,272  9,064  24.48  2.41  266  2.14  233.  1.35  1.27 

*The mean completed length includes multiple laterals/sidetracks in about 16% of wells.  

Table S8b. Metric equivalent to Table S8a. 

Year 

Well completion  HF water use  Proppant 

Wells 
Mean 
Depth 
(m) 

Mean 
Completed 
Length*(m) 

Total 
(109 
L) 

Mean  Median  Mean  Median 

106L/well  L/m  106L/well  L/m  g/L  g/L 

2005  180  3,044  2,154  0.39  2.19  1,016  0.87  595  281  265 

2006  223  3,045  2,608  0.47  2.11  809  0.91  456  292  269 

2007  279  3,060  2,830  1.04  3.74  1,320  1.62  722  227  244 

2008  478  3,065  2,290  1.71  3.57  1,561  2.71  1,114  192  192 

2009  490  3,076  2,269  1.90  3.89  1,712  3.01  1,127  202  206 

2010  820  3,078  2,618  5.41  6.60  2,521  5.32  2,374  190  166 

2011  1,294  3,130  2,818  10.59  8.18  2,903  7.54  2,731  170  157 

2012  1,976  3,127  2,834  17.45  8.83  3,116  8.12  2,842  156  151 

2013  2,119  3,154  2,872  21.57  10.18  3,544  8.67  3,040  153  149 

2014  2,281  3,182  2,880  32.13  14.09  4,891  11.40  3,986  147  144 

Period  10,140  3,131  2,763  92.67  9.14  3,308  8.11  2,902  162  152 

*The mean completed length includes multiple laterals/sidetracks in about 16% of wells.  
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Table S9. Annual number of producing wells and total oil, gas, and flowback‐produced water volumes 
in the Bakken Play. Data are based on IHS. 

Period 
Producing 
wells 

Oil 
wells 

Gas 
wells 

Oil 
(109 gal) 

Gas 
(109 ft3) 

FP 
(109 gal) 

Oil 
(109 L) 

Gas 
(109 m3) 

FP 
(109 L) 

2005  181  177  4  0.3  3.9  0.0  1.21  0.11  0.17 

2006  409  395  14  0.6  9.3  0.1  2.30  0.26  0.42 

2007  686  651  35  0.9  15.8  0.2  3.23  0.45  0.61 

2008  1,155  1,107  48  1.6  27.8  0.3  6.05  0.79  1.32 

2009  1,641  1,586  55  2.5  44.6  0.6  9.32  1.26  2.13 

2010  2,469  2,410  59  3.9  74.0  1.4  14.87  2.09  5.42 

2011  3,776  3,717  59  5.7  125.3  2.8  21.74  3.55  10.65 

2012  5,726  5,662  64  9.7  234.1  6.0  36.54  6.63  22.81 

2013  7,821  7,756  65  12.8  326.8  8.6  48.27  9.25  32.71 

2014  10,082  10,013  69  16.2  443.9  12.4  61.41  12.57  46.94 

2005‐14        54.1  1,305.5  32.5  204.95  36.97  123.17 

 

Table S10. Numbers of hydraulic fracturing stages and stage lengths through time in the Bakken Play. 

Year 
Data 
Count 

Number of Stages  Stage Length (ft)  State Length (m) 

Mean  Median  Mean  Median  Mean  Median 

2009  116  11.9  10 748 503 228 153 

2010  507  20.2  20 463 371 141 113 

2011  1,084  24.6  24 355 318 108 97 

2012  1,754  28.6  30 318 305 97 93 

2013  1,959  29.9  30 300 309 92 94 

2014  2,098  32.6  31 280 293 85 89 

2015  955  34.4  34 270 273 82 83 

 

Table S11. Summary of hydraulic fracturing fluid types in the Bakken Play based on IHS database. 

Period  Acid  Water 
Slick 
Water 

Fluid 
Linear 
Gel 

X‐Link 
Gel 

Mixed 
Fluids 

Unknown  All 

2005  ‐  30  ‐ 38 45 13 3 51  180

2006  ‐  32  ‐ 68 28 12 4 79  223

2007  ‐  99  8 76 22 9 4 61  279

2008  ‐  203  7 134 35 25 3 71  478

2009  1  155  14 202 44 27 2 45  490

2010  1  212  6 470 56 24 3 48  820

2011  2  99  4 870 5 232 8 74  1,294

2012  ‐  69  27 284 39 1,498 14 45  1,976

2013  ‐  18  22 223 21 1,792 8 35  2,119

2014  ‐  21  157 112 66 1,882 18 25  2,281

2005‐2014  4  938  245 2,477 361 5,514 67 534  10,140
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Table S12. Top 10 operators in the Bakken Play ranked by the number of wells completed 2005 – 2014. 

Rank  Operator 
Wells completed
(2005‐2014) 

% of total

1  Continental Resources Inc.  1,426 12.9

2  Whiting Oil & Gas Corp.  1,093 9.9

3  Hess Bakken Investments LLC  1,077 9.8

4  XTO Energy Inc.  768 7.0

5  Oasis Petroleum North America LLC 692 6.3

6  EOG Resources Inc.  655 5.9

7  Statoil Oil & Gas LP  545 4.9

8  Burlington Resources O&G Co. LP  540 4.9

9  Marathon Oil Co.  500 4.5

10  Slawson Exploration Co. Inc.  332 3.0

  Top 10 listed  7,628 69.2

  All others (71 companies)  3,402 30.8

  Total  11,030 100.0
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Table S13a. Total water use by category in the North Dakota area of the Bakken Play, including Billings, 
Burke, Divide, Dunn, McKenzie, Mountrail,  Stark, and Williams  counties. Municipal  values  include 
combined municipal,  commercial,  and multi‐use  categories.  Rural  values  include  combined  rural, 
domestic, and stock categories. Temporary (1‐year) water permits for industrial water use mostly from 
surface water (excluding irrigation sources) are shown in parenthesis for 2009‐2014. 
(http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/waterpermits/) 

Year 
109 gal  109 L 

Total  Irrigation  Municipal  Rural  Industrial  Total  Irrigation  Municipal  Rural  Industrial 

1977  13.4  10.52  2.04  0.42  0.40  50.6  39.8  7.7  1.6  1.5 

1978  11.8  9.14  1.99  0.42  0.27  44.7  34.6  7.5  1.6  1.0 

1979  11.5  8.67  2.06  0.47  0.32  43.6  32.8  7.8  1.8  1.2 

1980  23.8  21.09  2.42  0.06  0.21  90.0  79.8  9.1  0.2  0.8 

1981  22.8  20.40  2.13  0.06  0.19  86.2  77.2  8.1  0.2  0.7 

1982  20.1  17.38  2.45  0.05  0.19  76.0  65.8  9.3  0.2  0.7 

1983  13.6  10.78  2.44  0.11  0.23  51.3  40.8  9.2  0.4  0.9 

1984  17.6  14.55  2.56  0.23  0.30  66.8  55.1  9.7  0.9  1.1 

1985  16.8  13.78  2.32  0.20  0.48  63.5  52.1  8.8  0.7  1.8 

1986  14.6  11.05  2.88  0.18  0.51  55.3  41.8  10.9  0.7  1.9 

1987  15.7  12.79  2.23  0.18  0.46  59.3  48.4  8.4  0.7  1.8 

1988  21.5  17.18  3.54  0.19  0.53  81.2  65.0  13.4  0.7  2.0 

1989  19.2  15.96  2.45  0.28  0.55  72.8  60.4  9.3  1.1  2.1 

1990  19.6  16.04  2.87  0.15  0.50  74.0  60.7  10.9  0.6  1.9 

1991  15.3  12.60  1.96  0.18  0.53  57.8  47.7  7.4  0.7  2.0 

1992  15.1  12.85  1.45  0.19  0.60  57.1  48.6  5.5  0.7  2.3 

1993  11.0  8.80  1.53  0.16  0.48  41.5  33.3  5.8  0.6  1.8 

1994  15.2  12.79  1.71  0.24  0.48  57.6  48.4  6.5  0.9  1.8 

1995  14.2  12.04  1.31  0.26  0.58  53.7  45.6  5.0  1.0  2.2 

1996  15.8  13.60  1.26  0.29  0.69  59.9  51.5  4.8  1.1  2.6 

1997  15.9  13.41  1.30  0.29  0.90  60.2  50.8  4.9  1.1  3.4 

1998  18.4  15.87  1.22  0.29  1.03  69.7  60.1  4.6  1.1  3.9 

1999  16.8  14.34  1.14  0.27  1.03  63.5  54.3  4.3  1.0  3.9 

2000  17.3  14.77  1.25  0.32  1.01  65.7  55.9  4.7  1.2  3.8 

2001  15.0  12.56  1.22  0.34  0.84  56.6  47.5  4.6  1.3  3.2 

2002  17.3  14.94  1.21  0.33  0.85  65.6  56.5  4.6  1.2  3.2 

2003  20.3  17.78  1.29  0.33  0.92  76.9  67.3  4.9  1.2  3.5 

2004  18.8  16.40  1.28  0.33  0.79  71.2  62.1  4.9  1.3  3.0 

2005  18.3  15.83  1.28  0.43  0.76  69.3  59.9  4.9  1.6  2.9 

2006  18.0  15.58  1.32  0.40  0.69  68.1  59.0  5.0  1.5  2.6 

2007  15.9  13.45  1.40  0.41  0.61  60.0  50.9  5.3  1.5  2.3 

2008  19.7  16.88  1.53  0.43  0.83  74.5  63.9  5.8  1.6  3.1 

2009  17.7  14.99  1.38  0.43  0.93 (0.00)  67.1  56.7  5.2  1.6  3.5 (0.0) 

2010  15.2  11.78  1.40  0.32  1.73 (0.08)  57.7  44.6  5.3  1.2  6.5 (0.3) 

2011  13.5  8.74  1.52  0.40  2.88 (0.51)  51.3  33.1  5.8  1.5  10.9 (1.9) 

2012  20.0  13.41  1.87  0.58  4.15 (1.49)  75.7  50.8  7.1  2.2  15.7 (5.7) 

2013  18.1  10.94  1.87  0.65  4.68 (1.94)  68.7  41.4  7.1  2.5  17.7 ( 7.3) 

2014  21.5  11.71  1.98  0.70  7.08 (3.54)  81.3  44.3  7.5  2.6  26.8 (13.4) 

Mean  17.0  13.83  1.82  0.30  1.06  64.4  52.3  6.9  1.1  4.0 
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Table S13b. Total water use by category and water source (GW: groundwater, SW: surface water) in 
the  North  Dakota  area  of  the  Bakken  Play,  including  Billings,  Burke,  Divide,  Dunn,  McKenzie, 
Mountrail, Stark, and Williams counties. Units are billion gallons (109 gal). Municipal values  include 
combined municipal,  commercial,  and multi‐use  categories.  Rural  values  include  combined  rural, 
domestic, and  stock categories. Temporary water permit  transfers  to  industrial water use are not 
included in these data. (http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/waterpermits/) 

Year 
Total  Irrigation  Municipal  Rural  Industrial 

GW  SW  GW  SW  GW  SW  GW  SW  GW  SW 

1977  1.6  11.3  0.8  9.7  0.5  1.5  ‐  ‐  0.3  0.1 

1978  1.2  10.2  0.5  8.6  0.4  1.6  0.0  0.0  0.3  0.0 

1979  1.2  9.9  0.5  8.2  0.5  1.5  0.0  0.0  0.2  0.1 

1980  1.9  21.9  1.3  19.8  0.5  1.9  0.0  0.0  0.1  0.1 

1981  1.9  20.8  1.3  19.1  0.4  1.7  0.0  0.0  0.1  0.0 

1982  2.2  17.8  1.4  15.9  0.6  1.8  0.0  0.0  0.1  0.0 

1983  2.4  11.1  1.7  9.1  0.5  2.0  0.0  0.1  0.2  0.0 

1984  3.5  14.1  2.5  12.0  0.6  2.0  0.2  0.1  0.2  0.1 

1985  3.3  13.5  2.1  11.6  0.5  1.8  0.1  0.1  0.5  0.0 

1986  3.0  11.6  1.9  9.1  0.5  2.4  0.1  0.1  0.5  0.0 

1987  3.0  12.6  1.9  10.9  0.5  1.7  0.1  0.0  0.5  0.0 

1988  4.6  16.8  3.4  13.8  0.6  2.9  0.1  0.1  0.5  0.0 

1989  4.0  15.2  2.8  13.2  0.5  1.9  0.1  0.1  0.5  0.1 

1990  3.8  15.8  2.7  13.4  0.5  2.3  0.1  0.0  0.5  0.0 

1991  3.5  11.8  2.3  10.3  0.5  1.4  0.1  0.0  0.5  0.0 

1992  3.7  11.4  2.4  10.5  0.6  0.9  0.2  0.0  0.6  0.0 

1993  2.8  8.2  1.7  7.2  0.5  1.0  0.1  0.0  0.5  0.0 

1994  3.9  11.3  2.7  10.1  0.6  1.2  0.2  0.1  0.5  0.0 

1995  3.4  10.8  2.2  9.9  0.4  0.9  0.2  0.1  0.6  0.0 

1996  3.6  12.3  2.3  11.3  0.4  0.8  0.2  0.1  0.7  0.0 

1997  4.5  11.4  3.0  10.4  0.4  0.9  0.2  0.1  0.9  0.0 

1998  5.3  13.1  3.7  12.2  0.4  0.8  0.2  0.1  1.0  0.0 

1999  4.6  12.2  3.0  11.4  0.4  0.8  0.2  0.1  1.0  0.0 

2000  5.1  12.3  3.5  11.3  0.4  0.9  0.2  0.1  1.0  0.0 

2001  4.6  10.4  3.1  9.4  0.4  0.8  0.2  0.1  0.8  0.0 

2002  5.3  12.1  3.8  11.1  0.4  0.8  0.2  0.1  0.8  0.0 

2003  6.7  13.6  5.2  12.6  0.4  0.9  0.2  0.1  0.9  0.0 

2004  5.5  13.3  4.1  12.3  0.4  0.9  0.2  0.1  0.8  0.0 

2005  5.7  12.6  4.3  11.6  0.4  0.9  0.3  0.1  0.8  0.0 

2006  6.6  11.3  5.3  10.3  0.4  0.9  0.3  0.1  0.7  0.0 

2007  6.0  9.8  4.7  8.8  0.5  0.9  0.3  0.1  0.6  0.0 

2008  6.6  13.1  5.0  11.9  0.6  1.0  0.3  0.1  0.7  0.1 

2009  6.1  11.7  4.4  10.6  0.5  0.9  0.3  0.1  0.8  0.1 

2010  5.7  9.5  3.6  8.2  0.5  0.9  0.2  0.1  1.3  0.4 

2011  5.8  7.7  2.8  6.0  0.5  1.0  0.3  0.1  2.3  0.6 

2012  7.7  12.3  3.6  9.8  0.5  1.3  0.3  0.3  3.2  0.9 

2013  5.9  12.2  2.5  8.4  0.3  1.5  0.4  0.3  2.7  2.0 

2014  6.4  15.0  2.5  9.2  0.3  1.7  0.4  0.3  3.3  3.8 

Mean  4.3  12.7  2.8  11.0  0.5  1.3  0.2  0.1  0.8  0.2 
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Table S13c. Total water use by category and water source (GW: groundwater, SW: surface water) in 
the  North  Dakota  area  of  the  Bakken  Play,  including  Billings,  Burke,  Divide,  Dunn,  McKenzie, 
Mountrail,  Stark,  and Williams  counties.  Units  are  billion  liters  (109  L). Municipal  values  include 
combined municipal,  commercial,  and multi‐use  categories.  Rural  values  include  combined  rural, 
domestic, and  stock categories. Temporary water permit  transfers  to  industrial water use are not 
included in these data. (http://www.swc.nd.gov/info_edu/map_data_resources/waterpermits/) 

Year 
Total  Irrigation  Municipal  Rural  Industrial 

GW  SW  GW  SW  GW  SW  GW  SW  GW  SW 

1977  6.2  42.8  3.1  36.7  2.1  5.7  ‐  ‐  1.0  0.5 

1978  4.4  38.8  1.9  32.7  1.5  6.1  0.0  0.0  1.0  0.0 

1979  4.6  37.4  1.9  30.9  2.0  5.8  0.0  0.2  0.7  0.5 

1980  7.1  82.9  4.9  75.0  1.8  7.4  0.1  0.2  0.4  0.4 

1981  7.3  78.8  4.9  72.3  1.7  6.4  0.2  0.0  0.5  0.2 

1982  8.4  67.5  5.4  60.4  2.3  7.0  0.1  0.0  0.5  0.2 

1983  9.1  42.2  6.5  34.3  1.8  7.5  0.1  0.3  0.7  0.2 

1984  13.3  53.5  9.6  45.4  2.1  7.6  0.6  0.2  0.9  0.2 

1985  12.4  51.1  8.1  44.1  2.0  6.7  0.5  0.2  1.8  0.1 

1986  11.4  43.9  7.2  34.6  1.9  9.0  0.5  0.2  1.9  0.1 

1987  11.5  47.8  7.3  41.1  2.0  6.5  0.5  0.2  1.7  0.0 

1988  17.5  63.7  12.7  52.3  2.3  11.1  0.5  0.2  2.0  0.1 

1989  15.0  57.5  10.6  49.8  2.1  7.2  0.5  0.3  1.9  0.2 

1990  14.4  59.6  10.1  50.6  2.0  8.9  0.5  0.1  1.9  0.0 

1991  13.1  44.7  8.6  39.1  2.0  5.5  0.5  0.1  2.0  0.0 

1992  13.9  43.2  8.9  39.7  2.1  3.3  0.6  0.1  2.2  0.1 

1993  10.5  31.0  6.3  27.1  1.9  3.9  0.5  0.1  1.8  0.0 

1994  14.7  42.9  10.2  38.3  2.1  4.4  0.6  0.3  1.8  0.0 

1995  12.8  40.9  8.2  37.4  1.7  3.3  0.7  0.3  2.2  0.0 

1996  13.5  46.4  8.7  42.8  1.6  3.2  0.7  0.3  2.5  0.1 

1997  17.0  43.2  11.3  39.5  1.6  3.3  0.7  0.4  3.4  0.0 

1998  20.0  49.6  13.9  46.1  1.6  3.0  0.8  0.3  3.8  0.1 

1999  17.3  46.2  11.3  43.0  1.5  2.9  0.8  0.3  3.8  0.0 

2000  19.1  46.5  13.2  42.7  1.5  3.2  0.8  0.4  3.6  0.2 

2001  17.3  39.3  11.9  35.7  1.5  3.1  0.9  0.4  3.1  0.1 

2002  19.9  45.6  14.5  42.1  1.4  3.2  0.8  0.4  3.2  0.0 

2003  25.4  51.5  19.5  47.8  1.6  3.3  0.9  0.4  3.5  0.0 

2004  20.7  50.4  15.4  46.7  1.5  3.4  0.9  0.4  3.0  0.0 

2005  21.7  47.6  16.2  43.7  1.4  3.4  1.2  0.4  2.9  0.0 

2006  25.2  42.9  19.9  39.0  1.6  3.4  1.1  0.4  2.6  0.0 

2007  22.8  37.3  17.6  33.3  1.7  3.6  1.1  0.4  2.3  0.0 

2008  25.0  49.5  18.8  45.1  2.2  3.6  1.3  0.4  2.7  0.4 

2009  22.9  44.2  16.6  40.1  1.9  3.3  1.3  0.4  3.1  0.4 

2010  21.5  36.1  13.7  30.9  2.1  3.2  0.8  0.4  4.9  1.6 

2011  22.0  29.2  10.4  22.6  1.9  3.9  1.0  0.6  8.7  2.2 

2012  29.0  46.7  13.6  37.1  2.0  5.1  1.2  1.0  12.2  3.5 

2013  22.3  46.3  9.6  31.8  1.3  5.7  1.4  1.1  10.1  7.7 

2014  24.3  56.9  9.4  35.0  1.2  6.3  1.3  1.3  12.4  14.3 

Mean  16.2  48.0  10.6  41.8  1.8  5.1  0.7  0.3  3.1  0.9 
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Table S14. Annual volumes of water made available through the  Industrial use  in Lieu Of  irrigation 
Policy (ILOP) in North Dakota compared to total HF demand. 

Year 
ILOP 

(109 gal) 

ILOP 
(109 L) 

HF 
(109 gal) 

HF 
(109 L) 

ILOP/HF 
(%) 

2012  1.34  5.07 4.61 17.4 29 

2013  1.00  3.79 5.70 21.6 18 

2014  1.10  4.16 8.49 32.1 13 

 

Table S15. Numbers of producing wells, salt water disposal (SWD) wells, and water injection (WI) wells 
in the Bakken Play and associated volume of water produced (FP), disposed (SWD) and injected (WI).  

Period 
Producing 

wells 
FP 

(106 gal) 
FP 

(109 L) 
SWD 
wells 

SWD 
(106 gal) 

SWD 
(109 L) 

WI 
wells 

WI 
(106 gal) 

WI 
(109 L) 

2005  181  44  0.2 277 1,994 7.5 510  1,730  6.5

2006  409  111  0.4 283 2,110 8.0 537  1,898  7.2

2007  686  161  0.6 285 2,180 8.3 569  1,471  5.6

2008  1,158  348  1.3 295 2,426 9.2 611  1,881  7.1

2009  1,644  562  2.1 306 2,551 9.7 635  1,869  7.1

2010  2,472  1,432  5.4 313 3,308 12.5 618  1,560  5.9

2011  3,779  2,813  10.6 335 4,912 18.6 478  1,453  5.5

2012  5,728  6,026  22.8 396 7,860 29.7 469  1,511  5.7

2013  7,821  8,642  32.7 455 10,515 39.8 356  911  3.4

2014  10,084  12,401  46.9 479 13,784 52.2 359  819  3.1

2005‐14    32,541  123.2 51,641 195.5   15,103  57.2

 

Table S16. Water quality parameters of flowback/produced water relative to desired quality for reuse. 

Parameter  Flowback  Produced Water  Desired for Reuse 

pH, units   5.47–6.53  6.5  6–10 

Total Alkalinity,  
(mg/L as CaCO3) 

    < 800 

Barium, mg/L   7–25    < 50 

Boron, mg/L   40–192  350  < 20 

Calcium, mg/L   7540–13,500  14,000–30,000  < 5000 

Chloride, mg/L   90,000–133,000  135,000–200,000  < 120,000 

Iron, mg/L   ND1–120  50  < 50 

Magnesium, mg/L   4–10.2  2300  < 2000 

Sulfate, mg/L   300–1000  300  < 50 

Strontium, mg/L   520–1010  < 2000   

TSS2, mg/L     200  < 50 

SRB, CFU/mL3       < 102 

Acid‐Producing  
Bacteria, CFU/mL 

    < 102 

 

1 Not determined 
2 Total suspended solids 
3 Colony=forming units/milliliter 
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