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OLJEDIREKTORATET

Forord

Oljedirektoratet skal bidra til & skape sterst mulige verdier
for samfunnet fra olje- og gassvirksomheten gjennom en
forsvarlig ressursforvaltning med forankring i sikkerhet,
beredskap og ytre milje.

At Oljedirektoratet holder oversikt over og vurderer petro-
leumsaktivitetene og petroleumsressursene pa norsk kon-
tinentalsokkel er derfor av stor betydning. Det danner et
viktig grunnlag for & vurdere de mest effektive matene for
leting, utbygging og utvinning av olje- og gassressursene.

Oljedirektoratet har unik tilgang til fakta om petroleums-
virksomheten. Nar denne informasjonen sammenstilles pa
en helhetlig og oversiktlig mate, bidrar det til at virksom-
hetens beslutninger kan fattes pa riktig tidspunkt og gi
best mulig resultat.

Oljedirektoratet legger med dette fram en oppdatert over-
sikt over petroleumsressursene pa norsk kontinentalsokkel.

Stavanger, juni 2005

Gunnar Berge
oljedirektar
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1 Utfordringene

pa kontinentalsokkelen

Oljedirektoratet skal bidra til sterst mulig verdi-
skaping fra olje- og gassvirksomheten. Det gjor vi
blant annet gjennom a sette fokus pé utfordringer

i neringen som kan gi bedre ressursutnyttelse og
storre verdiskaping for samfunnet. Denne rapporten
tar derfor for seg flere viktige utfordringer: Det mé
letes mer aktivt etter olje og gass for & opprettholde
hoy produksjon i framtiden. Arbeidet med & f4 ut
mer av ressursene i feltene ma fortsette. Feltene mé
drives mer effektivt. Bevisstheten om hvilke kost-
nads- og ressursmessige effekter de ulike kravene
som blir stilt til neringen har, ma styrkes.

Oljedirektoratet er opptatt av at Norge skal ha et
langsiktig perspektiv pa olje- og gassvirksomheten.
Myndighetene stiller krav til petroleumsnaringen
om at den skal opptre slik at ressursene ogsa kom-
mer samfunnet mest mulig til gode. Dette krever en
aktiv dialog. Det fordrer at Oljedirektoratet holder
god oversikt over aktivitetene, informerer samfun-
net og til enhver tid papeker utfordringer virksom-
heten star overfor.

Myndighetene lager hvert ar prognoser for olje-

og gassproduksjonen, investeringer og inntekter.
Prognosene er basert pé oljeselskapenes planer og
pa myndighetenes egne vurderinger. I denne rap-
porten diskuterer vi hvor sikre disse prognosene er,
og hva som er nedvendig for 4 nd de mal vi setter
oss. Oljedirektoratet papeker i denne rapporten at
den gjenverende oljen i feltene som er i produksjon
avtar fort og at dersom malene skal nés, er det stort
behov for tiltak slik at oljeressurser bringes fram til
produksjon.

Det er spesielt stor usikkerhet knyttet til leting etter
olje og gass: Hvor mye kommer til & bli pavist? Er
det lennsomt & bygge ut? Hvor raskt kan feltene
komme i produksjon? Myndighetens mal forutsetter
aktiv leting pa norsk kontinentalsokkel, og at det
blir gjort flere lonnsomme funn. Vi anslar at om lag
en firedel av ressursene ennd gjenstar a finne, men
understreker samtidig at det krever stor leteinnsats
a finne disse ressursene. Myndighetene har en aktiv
letepolitikk, som gir selskapene gode muligheter for
tilgang til areal & lete i, bdde i modne og umodne
omrader. Oljeselskapene viser fremdeles stor inter-
esse for norsk kontinentalsokkel. Det er ogsa viktig
at stadig flere mellomstore og sma selskap tar aktivt
del i virksomheten i Norge, ikke minst pa letesiden.

Det er utvinningen av olje og gass som skaper inn-
tektene. Arbeidet med & fa mest mulig ut av feltene
pa en lennsom maéte er derfor en av de storste og
viktigste utfordringene. Oljedirektoratet har i alle
ar veert en aktiv medspiller og padriver overfor
selskapene for a sikre heyest mulig utvinning, bade
for & utnytte infrastrukturen optimalt og for & fa

ut mest mulig av ressursene. I denne rapporten har
vi valgt & fokusere pa oljeutvinningen. Vi har ogsa
valgt & rette oppmerksomheten mot den svart gode
effekten gassinjeksjon har hatt pé oljeutvinningen i
Norge. Gassinjeksjon har fremdeles et stort poten-
sial. Vi peker pé at for & utnytte dette optimalt, kan
det veere nedvendig med samarbeid mellom selskap
og mellom utvinningstillatelser. Oljedirektoratet
mener n@ringen skal innga slikt samarbeid der det
kan gke lennsomheten av denne typen prosjekt.

Okning i utvinningsgrad er ofte brukt som et mél
pa arbeidet som gjeres for & fa ut mer olje av et
reservoar. Myndighetene har ogsa satt et samlet
mal for utvinningsgraden av olje pé norsk kon-
tinentalsokkel som et strekkmal for naeringen.
Oljedirektoratet viser i denne rapporten at ekningen
i den gjennomsnittlige utvinningsgraden pa norsk
kontinentalsokkel er i ferd med & flate ut, og at det
i hovedsak er noen fé, store felt som har serget for
en samlet gkning de siste drene. Vi papeker ogsa
at mange av feltene som vil bli bygd ut i framtiden
kan ha lavere utvinningsgrad enn en del av de eldre
feltene. Folgelig kan det néd vaere mer hensiktsmes-
sig & ga over til & bruke en gkning av oljereserver
som maélestokk for om reservoarene utnyttes effek-
tivt, heller enn en gjennomsnittlig utvinningsgrad.
Oljedirektoratet setter derfor i denne rapporten

et nytt, samlet mal for utvinningen av olje. Malet
er at oljereservene de neste ti arene skal ske med
fem milliarder fat. Det er et ambisigst mal, som vil
kreve en rekke tiltak for gkt utvinning, mange nye
felt i produksjon og et hoyt niva pa leteaktiviteten.

En annen hovedutfordring p& norsk kontinentalsok-
kel er at enhetskostnadene for utvinningen av olje
er kraftig stigende. Det blir dyrere og dyrere & pro-
dusere et fat olje. Vi understreker i denne rapporten
at driftskostnadene for innretningene pé norsk kon-
tinentalsokkel vil utgjore en ekende del av de sam-
lede kostnadene. Effektivisering av driften vil vare
en nekkel bade til hgyere utvinning og til & mete
de stigende enhetskostnadene. Effektivisering av
driften handler ikke bare om kostnadsreduksjoner

isolert sett, men ogsa om fokus pé & eke inntekts-
siden. Dette handler om & bygge inn fleksibilitet i
utstyr, produksjonsstrategier, vedlikeholdsfilosofi
og, ikke minst arbeidsprosessene.

Oljedirektoratet mener at e-drift, ogsa kalt integrer-
te operasjoner, utgjor et stort potensial for & effekti-
visere mange av aktivitetene i petroleumsnaringen.
E-drift kan legge til rette for nye arbeidsprosesser,
mer effektiv drift, lavere kostnader pé innretnin-
gene og bedre utnyttelse av kompetanse og utstyr.

Vi viser i denne rapporten at ved bare & ta i bruk
det beste av metoder og utstyr, kan driftskostnade-
ne reduseres betydelig. Ved & utvikle ny teknologi
og nye arbeidsmetoder, er det et stort potensial for
ytterligere kostnadsreduksjoner. Dette vil ogsé ha
tilsvarende betydning for statens inntekter.

Béde prognoser og ressursoversikter bygger pé at
olje- og gassressursene er registrert og klassifisert.
I rapporten informerer vi om ulike former for res-
sursklassifikasjon, og har laget et spesialkapittel
som kan brukes som en referanse for denne rap-
porten eller for annet arbeid som diskuterer olje- og
gassressurser. [ tillegg er det tatt med et kapittel
som inneholder begrep og definisjoner som vil vare
nyttig bade for denne rapporten og som referanse.



2 Ressurser
Og prognoser

2.1 Innledning

Oljedirektoratet oppdaterer arlig anslagene over petroleums-
ressursene pa norsk kontinentalsokkel. Disse anslagene, som
inkluderer bade péviste og uoppdagede ressurser, samles i en
oversikt kalt ressursregnskapet. Tallene i ressursregnskapet
representerer det som under gitte forutsetninger vil bli produ-
sert. De viktigste forutsetningene er at industrien far adgang
til & lete der ressursene kan finnes, og at selskapene i neste
omgang beslutter & produsere det de har pavist.

Regnskapet omfatter alle omrédene pé norsk kontinentalsok-
kel der Oljedirektoratet har vurdert ressursgrunnlaget. Det
betyr at omréder som i dag ikke er &pnet for petroleumsvirk-
sombhet, ogsa er inkludert i regnskapet. Omstridt omréde i
Barentshavet, og kontinentalsokkelen rundt Jan Mayen er ikke
inkludert. Om lag 60 prosent av norsk kontinentalsokkel er
apnet for underseokelsesaktivitet, og store omréder er fortsatt
ikke utforsket. Se figur 2.1

Ingen vet ngyaktig hvor mye olje og gass som kan produseres
fra norsk kontinentalsokkel. Estimatet over hvor mye som kan
produseres lennsomt er blant annet basert pa antakelser om
geologi, reservoartekniske forhold, framtidig produksjon og
kostnader, og teknologi- og kunnskapsutviklingen.

De totale utvinnbare ressursene er na beregnet til & vere mel-
lom 10,6 og 16,3 milliarder Sm? oljeekvivalenter (o.e.), med
12,9 milliarder Sm? o.e. som forventningsverdi (figur 2.2). Av
dette er 4,0 milliarder Sm? o.e. produsert. Anslaget over det
som gjenstar 4 finne er 3,4 milliarder Sm? o.e., med et usik-
kerhetsspenn pa mellom 2,1-4,9 milliarder Sm? o.e.

2.2 Ressursklassifisering

For a beregne og vise hvor mye av ressursene som kan pro-
duseres, benytter Oljedirektoratet en ressursklassifikasjon.
Klassifikasjonen viser hvor store petroleumsmengder som er
godkjent for utbygging (reserver), hvor store mengder som
er avhengige av avklaringer og beslutninger (betingede res-
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Figur 2.1 Kart over norsk kontinentalsokkel med tilstatende
grenser som viser omrader hvor Oljedirektoratet har vurdert
ressursgrunnlaget.

Klasse Kategori Olje Gass NGL Kond. Sum o.e
mill. Sm? | mrd. Sm? | mill. tonn | mill. Sm? | mill. Sm?
Historisk produksjon 0 Solgt og levert 2870 948 81 72 4044
Felt Reserver 1 Reserver i produksjon 1084 1459 101 46 2781
2 Godkjent og besluttet utbygd 126 597 14 40 788
3* Besluttet av rettighetshaverne 16 330 8 0 361
Sum reserver 1225 2386 123 86 3930
Betingede | 4 I planleggingsfasen 176 128 23 7 355
ressurser 5 Utvinning sannsynlig, men uavklart 96 62 8 6 178
7F Ikke-evaluerte funn knyttet til felt 6 0 0 0 6
7A Mulige framtidige tiltak for gkt utvinning 125 100 225
Sum betingede ressurser i felt 403 290 31 13 764
Sum reserver og betingede ressurser i felt 1627 2676 153 99 4694
Funn Betingede | 4F I planleggingsfasen 88 159 19 15 299
ressurser 5F Utvinning sannsynlig, men uavklart 88 324 1 30 443
7F Nye funn, ikke evaluert 3 0 1 0 4
Sum betingede ressurser i funn 179 483 21 44 746
Uoppdagede ressurser 8099 | Prospektmulighet og ikke-kartlagte ressurser 1160 1900 340 3400
Totale ressurser Sum totale ressurser 5837 6007 255 556 12885
Sum gjenvaerende ressurser 2967 5059 174 484 8840

* Inkluderer reserver fra funn

Tabell 2.1 Ressursregnskapet per 31.12.2004.

surser) og hvor store mengder som vi antar vil bli funnet
(uoppdagede ressurser). Den viser i tillegg hvor ressursene
befinner seg i utviklingskjeden fra uoppdaget via funn,
utbygging, produksjon og fram til avsluttet produksjon.

Et felt kan ha flere prosjekt, eller planer for a utvinne
forekomster i ulike ressurskategorier.

I klassifikasjonen (se figur 6.1, side 48) er det et tyde-
lig skille mellom ressurser og reserver. Ressurser er alle
anslatte petroleumsmengder. Uttrykket omfatter bade
tilstedevaerende og utvinnbare mengder selv om vi bare
klassifiserer de utvinnbare ressursene.

12,2

8,8

Mrd. Sm3 o.e.

Vaeske Gass

Totale
ressurser

4

Reserver brukes her bare om framtidige, utvinnbare petro-
leumsmengder i prosjekt som er godkjent for utbygging
eller som allerede er i produksjon. Dette er forskjellig fra
den vanlige bruken av ordet reserver som gjerne brukes
om gjenvarende, usikre og kanskje til og med uoppda-
gede ressurser. Var bruk av ordet omfatter imidlertid mer
enn den snevre definisjonen som oljeselskapene bruker i
sine rapporter til den amerikanske bersmyndigheten (se
kapittel 6). Klassifikasjonen danner utgangspunktet for
Oljedirektoratets ressursregnskap.

Totalt:
12,9 mrd.
Sm3o.e.

26 % 31 %

6 %
2%
4%

Uoppdagede ressurser

Betingede ressurser i funn
[ Mulige tiltak for gkt utvinning
I Betingede ressurser i felt
NN BN B Reserver

Solgt og levert

Figur 2.2 Fordeling av de totale utvinnbare petroleumsressursene pé norsk kontinentalsokkel per 31.12.2004.




kap.2

Ressursregnskapet (tabell 2.1) er basert pa en del tekniske
og ekonomiske forutsetninger. Anslagene er basert pa de
utbyggingslasningene som oljeselskapene velger eller vurde-
rer for de forskjellige prosjektene, eller pa Oljedirektoratets
vurderinger av hvilke utbyggingslesninger som kan vare
aktuelle. For vurderingen av de mest modne ressursene
(reserver og ressurser i konkrete utbyggings- og ekt utvin-
ningsprosjekt) legger Oljedirektoratet til grunn de utbyg-
gingslesningene oljeselskapene mener er aktuelle. Dette gir
utbyggingskostnader som er tilpasset prisforutsetningene
selskapene selv legger til grunn. I dag blir de fleste prosjekt
vurdert med en oljepris pa mellom 20 og 25 dollar per fat.
Dersom oljeprisen holder seg hoy over lang tid, og selska-
pene gker prisforutsetningene som de benytter i de ekono-
miske evalueringene av prosjektene, vil volumene i disse
ressursklassene gke. P4 samme mate kan lavere oljepris fore
til reduksjon av de utvinnbare volumene.

Anslaget over de uoppdagede ressursene ma sees i et lengre
tidsperspektiv. Dette er anslag som Oljedirektoratet gjor
uten & ta direkte hensyn til prisene pé olje og gass. Det

er med andre ord et anslag som hovedsakelig er basert pa
geologiske og tekniske vurderinger. Likevel legger vi inn
generelle forutsetninger om utvinningsgrad og om hvor
smé de minste forekomstene som det vil letes etter er.
Disse forutsetningene forandres ikke fra ér til &r. Men bade
utvinningsgraden og vurderingen av de mindre forekom-
stene vil pavirkes av den teknologiske utviklingen og av
prisene. Vurderingen av hvilke omrader som myndighetene
gjor tilgjengelig for ny leting, blir ogsé pavirket av dette.
Vi mé derfor anta at om oljeprisen over lang tid vil ligge
pa et annet niva, eller at det skjer store teknologiske sprang
innen utvinningsteknologi, sé vil framtidige anslag over

de voppdagete ressursene bli pavirket. Oljedirektoratet har
ikke endret anslaget over de uoppdagede ressursene i for-
hold til Ressursrapporten i 2003.

Oljedirektoratets ressursklassifikasjon er en av flere aner-
kjente mater & kategorisere ressurser pa. I kapittel 6 er det
gitt en grundig beskrivelse av denne klassifikasjonen, og
to andre internasjonale klassifiseringssystem

2.3  Paviste ressurser

2.3.1 Paviste, tilstedevaerende ressurser

Det er pavist i alt om lag 18 milliarder Sm? o.e. olje og
gass pa norsk kontinentalsokkel (figur 2.3). Dette betegner
vi som de opprinnelig tilstedevarende ressursene og det
omfatter all olje og gass som er til stede i alle paviste fore-
komster, inkludert ressurser i funn som det med dagens
teknologi og ekonomiske forutsetninger er sveert lite sann-
synlig vil bli utnyttet. En stor del av oljen og gassen blir
liggende igjen i reservoarene nar produksjonen avsluttes.
Hvor mye som kan utvinnes, er avhengig av mange fak-
torer (naturgitte, tekniske, miljomessige og ekonomiske)
som vil variere fra forekomst til forekomst.

N
(%]
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B Gass
s Veske

N
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1

Mrd. Sm3 o.e.

0 4
1965 1970 1975 1980 1985 1990 1995 2000 2005

Figur 2.3 Utvikling av akkumulert, pévist, tilstedevaerende
vaeske og gass i perioden 1967-2004. Dagens anslag er tilbake-
fort til funnaret for hvert enkelt funn.
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Figur 2.4 Arlige anslag over gjenvaerende paviste ressurser,
1985-2004.
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Figur 2.5 P3viste, utvinnbare petroleumsressurser fordelt
geografisk.

2.3.2 Paviste, utvinnbare ressurser

De paviste, utvinnbare ressursene kan deles inn i a) gjen-
vaerende, paviste, utvinnbare ressurser og b) solgte og
leverte mengder.

De gjenvarende, paviste, utvinnbare ressursene er esti-
mert til 5,2 milliarder Sm® o.e. De gjenverende, utvinn-
bare vaskeressursene (olje, NGL og kondensat) er estimert
til 2,3 milliarder Sm® o.e. og av dette utgjer oljen 1,8 mil-
liarder Sm®. Dette anslaget varierer over tid avhengig av
hvor mye som blir pavist ved leting, hvor mye vi beregner
a fa ut av de eksisterende feltene og hvor heyt produk-
sjonsnivaet har veert. Anslaget er pa det laveste nivéet
siden 1991 (figur 2.4). Samtidig er produksjonen rekord-
hoy.

De gjenvarende, paviste, utvinnbare ressursene (figur 2.5)
fordeler seg med 3,4 milliarder Sm? o.e. i Nordsjgen, 1,6
milliarder Sm? o.e. i Norskehavet er og 0,2 milliarder
Sm? o.e i Barentshavet.

2.3.3 Reserver

Den delen av de gjenverende, paviste, utvinnbare og salg-
bare mengdene som det er besluttet & bygge ut eller som
allerede er satt i produksjon kalles reserver. Per 31.12.2004
var det 48 felt i produksjon pa norsk kontinentalsokkel,

42 i Nordsjeen og seks 1 Norskehavet. Fem felt er i tillegg
godkjent for utbygging. Pa 13 felt var produksjonen avslut-
tet. 70 prosent av reservene finnes i Nordsjeen, 25 prosent
i Norskehavet og fem prosent i Barentshavet (figur 2.6).

@

2.3.4 Reservetilvekst

Etter hvert som nye prosjekt for utbygging eller gkt utvin-
ning blir vedtatt, defineres ressursene om til reserver.
Okning av reserver kan folges bade pa de enkelte felt og
pa kontinentalsokkelen som helhet.

Reservegkninger pa det enkelte felt kalles reservetilvekst.
Reservetilvekst skjer pa de fleste felt i alle verdens petrole-
umsprovinser, og er et viktig bidrag til ekt produksjon. Av
34 oljeproduserende felt pa norsk kontinentalsokkel som er
studert, har kun fem felt hatt en negativ utvikling av olje-
reservene i forhold til opprinnelige planer for utbygging og
drift. Flertallet har hatt en betydelig vekst av oljereserver
(figur 2.7). Gjennomsnittlig reservetilvekstfaktor for alle
oljefelt er na 1,7.
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Figur 2.6 Fordeling av vaeske- og gassreserver etter geo-
grafiske omrader.
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Figur 2.7 Faktor for reservetilvekst av olje i forhold til volum i opprinnelig plan for utbygging og drift.
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Figur 2.8 viser reservetilvekst for de samme feltene over
tid. Reserveanslaget kan ofte bli redusert etter godkjen-
ning av plan for utbygging og drift nér det foreligger
informasjon fra boring av produksjonsbrenner og om pro-
duksjonsoppferselen til feltet. Etter hvert som kjennskapen
til feltene oker, vil likevel reserveanslaget oke sa fremt det
er mulig & gjennomfere prosjekt for gkt utvinning.

Det har vaert brutto ekning i oljereservene (det vil si den
arlige ekningen av reservene for produksjonen blir trukket
fra) pa norsk kontinentalsokkel i alle ar unntatt to (figur
2.9 og 2.10). Dette har skjedd trass i varierende utbyg-
gingsaktivitet og oljepriser. Det er hovedsakelig to grun-
ner til denne utviklingen. Pa attitallet foregikk en storstilt
utbygging av store og mellomstore felt, og pa nittitallet var
det sterk okning i reserveanslagene for de samme feltene.

Netto endring av reservene, det vil si den érlige endringen
av reservene fratrukket produksjonen, er vist i figur 2.11.
Den haye oljeproduksjonen kombinert med at de feltene
som bygges ut er mindre enn for, og at det er feerre pro-
sjekt for gkt utvinning, har resultert i en betydelig reduk-
sjon av de gjenvarende reservene de senere arene.

I lopet av de siste ti arene har den samlede reserveok-
ningen (brutto) av olje veert pd 1600 millioner Sm?®. Over
halvparten av dette volumet stammer fra prosjekt for okt
utvinning. En tredel kommer fra utbygging av funn som
ble gjort for denne tidrsperioden. Litt under ti prosent av
reservegkningen skyldes at det er gjort nye funn som ogsé
er besluttet bygd ut i perioden (figur 2.12). I lepet av de
samme ti arene er det produsert 1710 millioner Sm? olje.

2.3.5 Betingede ressurser 1 felt

I de fleste feltene finnes det i tillegg til reservene, ressur-
ser som kan gjeres om til reserver i ner framtid, dersom
rettighetshaverne bestemmer seg for det. I ressursregn-
skapet er 349 millioner Sm® o.e definert som betingede
vaskeressurser. To tredeler av dette volumet ligger i
prosjekt for ekt utvinning som er i planleggingsfasen og
som Oljedirektoratet venter skal bli besluttet utvunnet i
lopet av de narmeste arene. I tillegg er 125 millioner Sm?
o.e. vaeske definert som ressurser fra mulige tiltak for gkt
utvinning.

Betingede gassressurser i feltene utgjor til sammen 190
milliarder Sm®. To tredeler av dette er i planleggingsfasen.
I tillegg finnes det andre mulige tiltak for ekt gassutvin-
ning pd 100 milliarder Sm?.

For ti ar siden utgjorde de betingede ressursene i felt seks
prosent av de utvinnbare ressursene. I dag utgjor de fire
prosent. Oljedirektoratet anslar at over 90 prosent av vaesken
og 85 prosent av gassen som na er klassifisert som betin-
gede ressurser, vil vaere omdefinert til reserver innen 2014,

5 Faktor for reservevekst i forhold til
opprinnelige planer for utbygging

Figur 2.8 Utviklingen av oljereservetilvekst per felt sammen-
liknet med opprinnelig plan for utbygging og drift.
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Figur 2.9 Akkumulert brutto reservegkning for olje,
1980-2004.
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Figur 2.10 Arlig brutto reservegkning for olje, 1980-2004.
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Figur 2.11 Arlig netto reservegkning for olje, 1980-2004.
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2.3.6 Funn

Ressurene i 60 funn som ennd ikke er besluttet utbygd,
utgjer atte prosent av de gjenvaerende, utvinnbare ressur-
sene (figur 2.13). For ti ar siden bestod portefeljen av 84
funn som utgjorde 13 prosent av de totale utvinnbare res-
sursene pa kontinentalsokkelen. I lgpet av de siste ti arene
er det besluttet & bygge ut 24 oljefunn og 17 gassfunn.

Ressursene i de 60 funnene utgjer 742 millioner Sm? o.e.
40 prosent av dette er knyttet til prosjekt i planleggings-
fasen. To tredeler av volumet er gassressurser. Gassfunnet
6506/6-1 (”Victoria”) er det storste funnet og star for
narmere 20 prosent av volumet i funnportefoljen. Seks
funn utgjer 60 prosent av volumet (figur 2.14). Det storste
oljefunnet, 15/3-1 S Gudrun med 15 millioner Sm* olje, ble
gjort i 1975.

Det er naturligvis usikkert om alle funn kan bygges ut.
Siden sveert mange av de gjenvarende funnene er sma, er
tilgang til infrastruktur (for eksempel tilgang til innretnin-
ger med produksjons-, prosesserings- og transportkapasi-
tet) den mest kritiske faktoren. Spesielt gjelder dette gass-
funn som enten ma vente pé ledig kapasitet i eksisterende
og planlagte gasstransportledninger eller som er for sma
til at det er lonnsomt & bygge ut en egen transportlgsning.
Reservoarkompleksitet og sammensetningen av oljen og
gassen 1 funnet kan i tillegg gjore enkelte funn krevende a

bygge ut.

Dersom dagens planer blir gjennomfert, vil alle funn som
na er i planleggingsfasen vare besluttet utbygd i lopet

av de neste ti arene. I tillegg anslar Oljedirektoratet at
naermere 90 prosent av vaesken og 75 prosent av gassen

vil vaere besluttet utvunnet i funn hvor utbygging i dag er
sannsynlig men uavklart (figur 2.15). P& bakgrunn av dette
kan vi antyde et ressursbilde for 2014. Etter dagens prog-
nose vil funn utgjere 13 prosent av de totale ressursene i
2014 (Figur 2.16). En stor del av funnportefeljen i 2014 vil
derfor besta av funn som blir gjort i lopet av de neste ti
arene. I prognosene er det ogsa gjort antakelser om framti-
dig produksjon av uoppdagede ressurser.
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Figur 2.12 Total brutto reservegkning for olje, 1995-2004.
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Figur 2.14 60 funn som enna ikke er besluttet utbygd rangert
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med gjenvaerende volum i forhold til dagens ressursregnskap.
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Figur 2.16 Ressursbildet i 2004 og i 2014 i henhold til dagens prognose.

2.4  Uoppdagede ressurser

En betydelig del av petroleumsressursene pa kontinen-
talsokkelen er enné ikke pavist. Disse ressursene fin-

nes bade i Nordsjeen, Norskehavet og Barentshavet.
Oljedirektoratets beregninger av de uoppdagede ressur-
sene viser at de antatte, utvinnbare mengdene er omtrent
like store i de tre provinsene, selv om det er sannsynlig at
gassmengden er storst i Norskehavet og oljemengden sterst
i Nordsjeen (tabell 2.2).

Det er alltid usikkerhet knyttet til beregningene av de
uoppdagede petroleumsressursene. Estimatene er basert pa
en lang rekke forutsetninger. Det er ogsa vanlig at det er
forskjell i estimatene som utfares av ulike selskap og insti-
tusjoner. For & vise usikkerheten i Oljedirektoratets esti-
mat, oppgir vi i tillegg til den statistiske forventningsver-
dien (engelsk: mean”) ogsé et lavt (P90) og et hayt (P10)
estimat. Estimatet for de uoppdagede ressursene pé norsk
kontinentalsokkel har en statistisk forventningsverdi pa 3,4
milliarder Sm® o.e. og ligger innenfor en spredning pa 2,1
(P90) og 4,9 (P10) milliarder Sm? o.e. Det er altsd en liten
mulighet (20 prosent) for at det uoppdagede volumet er
mindre enn 2,1 eller storre enn 4,9 milliarder Sm? o.e.

Det finnes flere ulike metoder for & beregne de uopp-
dagede petroleumsressursene. Hvilken metode som blir
valgt, er blant annet avhengig av hvor mye data som fin-
nes om omradene og hvor godt omradene er undersokt.
Oljedirektoratet bruker en metode som kalles letemodell-
analyse.

Letemodellanalyse tar utgangspunkt i et sett med omsten-
digheter som kan fere til at det dannes utvinnbare fore-
komster av olje eller gass i undergrunnen. En letemodell
er bade konkret og abstrakt. Den er konkret med hensyn
til geografisk og geologisk avgrensning, samtidig som den
er abstrakt all den tid det er en beregningsmodell det er
snakk om.

Omstendighetene som blir evaluert i analysen er:

Er det en reservoarbergart til stede, og har den god nok
kvalitet?

Er det takbergarter til stede og strukturer som kan
danne feller for petroleum?

Er det en kildebergart som har dannet hydrokarboner,
og har hydrokarbonene migrert inn i reservoarbergarten
etter at fellene er dannet?

Nar geologene vurderer at et sett av disse omstendighetene
er til stede i et omrade har vi en letemodell.

En letemodell kan enten vaere ubekreftet eller bekreftet.
Den er ubekreftet dersom det enna ikke er pavist at lete-
modellen kan inneholde forekomster av olje og gass. Nar
det er gjort minst ett funn av produserbare hydrokarboner,
regner vi modellen som bekreftet.

Oljedirektoratet har definert totalt 68 letemodeller pa norsk
kontinentalsokkel, og av disse er til na 32 bekreftet.

Omrade Vaeske Gass Totalt

P90 Forventning P10
Nordsjoen 690 500 1190
Norskehavet 410 810 1220
Barentshavet 400 590 990
Totalt 1500 1900 2100 3400 | 4900

Tabell 2.2 De uoppdagede petroleumsressursene (millioner Sm? o.e.).

For hver letemodell blir det beregnet hvor mye olje og gass
den kan inneholde. Det er knyttet usikkerhet til alle para-
metrene som inngér i beregningene, og usikkerheten blir
tatt hensyn til ved at det legges inn sannsynlighetsforde-
linger. Petroleumsmengdene blir beregnet ut fra statistiske
metoder ved hjelp av Monte Carlo-simulering. Resultatene
for hver enkelt letemodell legges sa sammen ved hjelp av
statistiske metoder og framstilles som en sannsynlighets-
fordeling for det totale volumet. For ubekreftede letemo-
deller anslar vi i tillegg sannsynligheten for at modellen
faktisk er ”sann”. Denne verdien inngér i den statistiske
beregningen av de totale uoppdagede ressursene.

Oljedirektoratet har lagt til grunn for anslaget over de
uoppdagede ressursene en utvinningsgrad pa i underkant
av 40 prosent av oljen og i overkant av 60 prosent av gas-
sen. Dette er gjennomsnittsverdier. Det er til dels stor
spredning av utvinningsgraden bade innenfor en letemo-
dell og mellom de ulike omrédene pa kontinentalsokkelen.
Anslaget for de uoppdagede ressursene representerer
potensialet for hva som kan finnes og utvinnes ut fra
geologiske og tekniske vurderinger. For at dette volumet
faktisk skal bli pavist og produsert, kreves geologisk kart-
legging og boring av letebrenner, investeringer i utbygging
og produksjon av lennsomme ressurser. Det er 1 utgangs-
punktet ikke lagt andre oljeprisforutsetninger til grunn
ved beregningene enn at de aller minste funnene er tatt ut
av estimatet.

2.5 Prognoser

Den framtidige produksjonen av petroleum pa kontinen-
talsokkelen er avhengig av mange forhold. Noen av de
viktigste er det naturgitte, gjenveerende ressursgrunnlaget
og evnen til & pavise og bygge ut nye funn. Framtidig
aktivitet er ogsé avhengig av forventningene til prisene pa
olje og gass. Dette bidrar til at det er betydelig usikkerhet
knyttet til prognosene.

Oljedirektoratet utarbeider arlig prognoser for olje-, gass-,
NGL- og kondensatproduksjon. Det utarbeides bade kort-
tids- og langtidsprognoser. Korttidsprognosene er i stor
grad basert pa data fra operaterene, inkludert de prisene
for olje og gass som de benytter i sine ekonomiske bereg-
ninger. Oljedirektoratet justerer korttidsprognosene for
svingninger i riggmarkedet, forventet gassalg og sannsyn-
lige starttidspunkt for prosjekt. Jo lenger fram i tid det
prognoseres, jo viktigere er myndighetenes egne vurde-
ringer i forhold til prognosen. En av de viktigste forutset-
ningene myndighetene legger til grunn, er nivaet pa det
framtidige gassalget. I langtidsprognosen er dette satt til
120 milliarder Sm?® per &r fra og med 2011. Dersom gas-
salget blir vesentlig hegyere, vil mye av produksjonen og
investeringene fremskyndes. Pa den andre siden, dersom
gassalget blir vesentlig lavere, vil mye av produksjonen og
investeringene utsettes.

@

2.5.1 Korttidsprognosen (2005-2009)
Oljedirektoratet venter at den samlede produksjonen av
olje og gass vil gke de neste fem arene. I perioden 2005-
2009 venter vi at neer 1400 millioner Sm? o.e. vil bli pro-
dusert og solgt. Dette er om lag ti prosent mer enn de fem
siste arene

Veskeproduksjonen, som har ligget mellom 185-195 mil-
lioner Sm? o.e. per ar (3,2 millioner fat per dag) siden
1996, er ventet a ligge pa dette nivaet fram til 2006/2007.
Gass/kondensatfeltet Kristin bidrar sterkt til at nivaet blir
opprettholdt. Avtrappingsraten for vaske etter dette er
beregnet til om lag fem prosent per ar. Prognosen bygger
pa at mer enn 15 nye felt vil bidra til & opprettholde pro-
duksjonen i denne perioden samtidig som to felt ventelig
vil bli stengt ned (figur 2.17). I perioden 2005-2009 venter
vi at det totalt vil bli produsert 130 millioner Sm® o.e.
NGL og kondensat.

Samtidig som vaskeproduksjonen reduseres, gkes gasspro-
duksjonen. Vi antar at gassalget fra kontinentalsokkelen
vil gke jevnt fra dagens niva pa under 80 milliarder Sm?
per ar til 120 milliarder Sm® per ér i 2011 (figur 2.18).
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Figur 2.17 Forventet vaeskeproduksjon i perioden 2005-2009.
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gass, 2000-2009.
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Prognosen for vaskeproduksjonen i de neste fem arene er

som tilsvarer fire prosent av de totale investeringene, for-
ventet & bli benyttet til bygging av bunnfaste innretninger.

Investeringer knyttet til
betingede ressurser i funn

Driftskostnader knyttet til
betingede ressurser i funn
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heyt niva. I 2005 vil det ventelig bli investert om lag 83 Figur 2.20 Akkumulert usikkerhet i oljeproduksjonen fram til (95 prosent) av driftskostnadene er knyttet til & utvinne det
milliarder kroner i plattformer, brenner, rerledninger og 2009. 100 = som i dag er reserver.
landanlegg (figur 2.22). I tillegg kommer letekostnader
med seks milliarder kroner. I perioden fram til 2009 vil 200
det bli investert dreyt 300 milliarder kroner. Vi venter at i S 75 2.5.2 Langtidsprognosen (2005-2024)
investeringene vil avta i perioden etter hvert som utbyg- -3 § I lopet av de neste 20 arene venter Oljedirektoratet at det
gingene av Ormen Lange, Snehvit og Kristin blir ferdig- . 1501 - - & : vil bli produsert 4,7 milliarder Sm3 o.e. fra norsk konti-
stilt, ettersom funnportefeljen né ikke inneholder noen ME 5 ‘§ S >0 nentalsokkel. Dette er 15 prosent mer enn det som hittil er
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femdel til modifikasjoner pa eksisterende innretninger, en orventning 0= U U U T T prosent av produksjonen i tidsrommet kommer fra utbyg-
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femdel i forbindelse med rerledninger og landanlegg og to
femdeler til boring av utvinningsbrenner (figur 2.23). Bare
om lag en femdel av investeringene i nye innretninger, noe

1 1 1 1 1
2005 2006 2007 2008 2009

Figur 2.21 Arlig usikkerhet i oljeproduksjonen, 2005-2009.

Figur 2.24 Historiske og prognoserte investeringer, 2000-
2009, med arlig usikkerhet.

ginger av paviste funn og atte prosent fra funn som enna
ikke er pavist. Selv i dette langtidsperspektivet er bidraget
fra de uoppdagede ressursene beskjedent (figur 2.26).
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Det skyldes at det er lagt inn forutsetninger om moderat
leteaktivitet, et gassalg tilpasset dagens transportkapasitet
(120 milliarder Sm® per ar) og en gjennomsnittlig ledetid
fra funn til utbygging pé sju til ti ar i dette scenariet.

Det har skjedd en betydelig modning av ressursene siden
Stortingsmelding nr. 38 (2001-2002) introduserte begrepet
”forvitringsbane”, som var basert pd produksjon av det
som var reserver i 2002. Den oppdaterte prognosen for
perioden frem til 2024 er basert pa en gkning av reser-
vevolumet med over 30 prosent i forhold til det som ble
presentert i stortingsmeldingen. Dette utgjer en femdel av
de gjenvaerende paviste ressursene pa kontinentalsokkelen.
Prognosen viser en gkning av totalproduksjonen fram til
2008 for vi far en arlig reduksjon i den samlede produk-
sjonen pa om lag tre prosent (figur 2.27). Figur 2.28 viser
at det er veeskeproduksjonen som avtar mens gassalget vil
oke til 120 milliarder Sm? per ar fra 2011 (figur 29).

2.5.3 Prognoser for utslipp

Produksjon av olje og gass medferer utslipp til luft og sje.
Utslippene til luft er hovedsakelig karbondioksid (CO,)
og nitrogenoksider (NO, ). Dette skriver seg fra kraftpro-
duksjonen pé innretningene, fakling og kaldventilering.

I tillegg kommer utslipp av flyktige organiske hydrokar-
bonforbindelser (nmVOC - non methane volatile organic
compounds) i forbindelse med lasting og lagring av olje.
Utslipp til sjo er hovedsakelig utslipp av produsert vann
som inneholder rester av olje og kjemikalier og kjemika-
lier fra bore- og brennaktivitetene.

Béde myndighetene og industrien har en malsetting om
null miljefarlige utslipp til sjo. Dette inneberer at det
som hovedregel ikke skal slippes ut miljofarlige stoffer,
verken kjemiske stoffer som er tilsatt i forbindelse med
bore- og produksjonsaktivitetene eller kjemiske stoffer
som forekommer naturlig. Dette malet skal nds innenfor
rammer som er akseptable nar det gjelder miljorisiko,
sikkerhet, teknologi, feltspesifikke forhold og ekono-
miske betingelser. Pa grunn av denne malsettingen venter
Oljedirektoratet at utslipp til sjo vil reduseres ytterligere
i de neermeste arene, uavhengig av aktivitetsnivaet
(figur 2.30).

Okt produksjon av gass og olje krever gkt energibruk og
dermed ekte utslipp av CO,. Okningen er imidlertid ikke
nedvendigvis proporsjonal med produksjonsnivaet. Mange
feltspesifikke forhold pavirker utslippsnivéene, for eksem-
pel feltets modenhet, beliggenhet, utvinningsstrategi,
transportlgsninger, valg av energikilde og mulighet for
bruk av ny miljevennlig teknologi og energieffektivise-
ring. Oljedirektoratet venter at utslippsnivaet vil stige fra
rundt 12,2 millioner tonn CO, i 2004 til om lag 14,3 mil-
lioner tonn i 2009, for sé & avta (figur 2.31).
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Figur 2.27 Totalproduksjon av petroleum, 1971-2024.
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Figur 2.28 Total veeskeproduksjon, 1971-2024.
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Figur 2.29 Totalt gassalg, 1971-2024.
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Figur 2.30 Total vannproduksjon og utslipp til sjg, 1990-2024.

NO,-utslippene har ligget stabilt pa rundt 50 000 tonn per
ar de siste drene. Oljedirektoratet venter en gradvis reduk-
sjon av utslippene fra 2006 (figur 2.32). Utslippene av NO,
vil ogsé i noen grad avhenge av aktivitetsnivaet, men det
finnes teknologi som kan redusere utslippene betydelig.
Slik teknologi vil normalt installeres pa nye innretninger
og forer til at det totale utslippet blir redusert i &rene som
kommer, selv om produksjonen ikke avtar like fort.

Det som forst og fremst pavirker nmVOC-utslippene er
bruk av beyelasting. Det finnes i dag utprevd teknologi for
gjenvinning av nmVOC 1 forbindelse med disse operasjo-
nene, som kan redusere utslippene med cirka 70 prosent.
Utstyret vil bli ferdig installert pé alle anlegg i perioden
frem til 2006 og vil medfere en kraftig reduksjon av
utslippene (figur 2.33).

2.5.4 Fakling

Siden starten av petroleumsvirksomheten pa norsk konti-
nentalsokkel har fakling av gass vert betraktet som eding
av ressurser og reservoarenergi. Fakling er i utgangspunk-
tet ikke tillatt utover det som er nedvendig av sikkerhets-
messige grunner.

Faklingsnivéet i Norge er lavt i forhold til andre land i
verden, og nivéet har vaert stabilt de siste arene (figur 2.34
og 2.35). Etter innfering av CO,-avgiften i 1991, er det
gjennomfoert en rekke tiltak for & begrense mengden av
gass som fakles. Reduksjon i behovet for a fakle gass er et
av de klareste eksempler pa at CO,-avgiften har hatt virk-
ning. Enkle, rutinemessige endringer i den daglige driften
og optimalisering i prosessanleggene ble gjennomfort
etter innforingen av denne avgiften. Mer avansert tekno-
logi er ogsa utviklet av norske selskap og tatt i bruk for &
begrense behovet for fakling. Teknologien har i de senere
arene blitt eksportvare fra norsk industri og er tatt i bruk i
petroleumsvirksomheten i andre land.
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Figur 2.31 Totale utslipp av CO, fra petroleumssektoren,
2000-2024.
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Figur 2.32 Totale utslipp av NO, fra petroleumssektoren,
2000-2024.
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Figur 2.33 Totale utslipp av nmVOC fra petroleumssektoren,
2000-2024.
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En av de viktigste faktorene som bestemmer faklings-
nivaet pa den enkelte innretning, er regulariteten i
prosessanlegget (hvor jevnt og stabilt prosessanlegget
fungerer). Hoy regularitet bidrar til lavere faklingsbehov.
Beslutninger i designfasen av et felt har stor betydning for
anleggets regularitet. For felt som er i drift, vil driftsruti-
nene og prosedyrene ved et eventuelt bortfall av gassavset-
ningen vaere med og bestemme faklingsnivaet.

Nar feltene far den arlige produksjonstillatelsen av myn-
dighetene, gis det — i tillegg til en godkjennelse av et
produksjonsvolum — ogsa tillatelse til & fakle gass basert
pa det som er nedvendig av sikkerhetsmessige grunner.
Tillatelsen inkluderer ogsé et volum gass som tar hayde
for eventuelle uforutsette hendelser som kan gjere det ned-
vendig a fakle gass utover behovet ved stabil drift. Dette
gir en fleksibilitet som gjor det mulig & unnga for hyppige
nedstenginger av anlegg, fordi oppstart av anleggene som
regel gir gkte utslipp.

Norge
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Algerie
Indonesia
Angola
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1 1 1 1
0 50 100 150 200 250
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Kilde: Cedigas, BP Statistics, World Bank calculation

Figur 2.34 Gass faklet per produsert enhet i ulike land i 2002.
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Figur 2.35 Gass faklet per produsert enhet i Danmark,
Storbritannia og Norge i perioden 1994-2003.

3 Leting

3.1 Innledning

Leteaktiviteten pa norsk kontinentalsokkel har vert lav de
siste arene, malt i antall letebrenner. Samtidig har selskapene
fatt tildelt stadig mer areal og flere utvinningstillatelser. Antall
tildelinger per ar har okt sterkt de siste fem arene. Det vil ta
tid for ekningen i antall tildelinger vil gi resultater i form av
okt boreaktivitet, men allerede i 2005 er det planlagt et storre
antall letebrenner enn pa flere ar.

I Nordsjeen har det de siste rene vaert boret flere letebron-
ner nzr feltene og ferre i umodne omrader. Det er imidlertid
planlagt interessante letebrenner med stort potensial knyttet til
letemodeller som er lite utforsket.

Betydelig areal ble tildelt i Norskehavet i 18. konsesjonsrunde i
2004. Dette gir grunnlag for gkt lete- og boreaktivitet i omra-
det de naermeste arene. Spesielt vil utforsking av dypvanns-
omradene i vest ha stor betydning for aktiviteten framover i
denne delen av norsk kontinentalsokkel.

Det er fortsatt store omrader i norsk del av Barentshavet

som ikke er utforsket og som kan ha potensial for betydelige
mengder gass og olje. Oljedirektoratet venter okt leteaktivitet i
Barentshavet i de neermeste arene som folge av nye tildelinger.

3.2 Tilgang til leteareal

Selskapene far tilgang til areal hovedsakelig gjennom til-
delinger i konsesjonsrundene og de arlige tildelingene i for-
héndsdefinerte omrader (TFO). I tillegg omsettes det andeler
i utvinningstillatelsene ved kjop og bytte. Konsesjonsrunder
gjennomfoeres normalt annet hvert ar. [ konsesjonsrundene
lyser myndighetene ut blokker i umodne omréader der det har
vert liten eller ingen utforskning.

TFO ble innfert i 2003 som en videreforing av
Nordsjetildelingene (NST). Ordningen innebaerer at det er
opprettet store forhandsdefinerte leteomrader som omfat-
ter omrader med infrastruktur og deler av kontinentalsok-
kelen som er kjent fra tidligere utforskning.

Omradene vil bli utvidet etter hvert som nye omréa-
der modnes. TFO 2003 omfattet areal i Nordsjeen og
Norskehavet, mens TFO 2004 ogsa inkluderte areal i
Barentshavet.

TFO 2005 ble lyst ut i januar 2005. De mest omfattende
utvidelsene var 1 Norskehavet ved Ormen Lange og mot
nordest fra Norne. I Nordsjeen var de sterste utvidel-
sene i omradet nord for Tampenomradet og i den sereost-
lige delen av Nordsjeen, i det Norsk-danske basseng og
mot Egersundbassenget. I Barentshavet er arealet ikke
utvidet. Tildelinger i TFO 2005 ventes i slutten av 2005.
Tildelinger i 19. konsesjonsrunde ventes i begynnelsen
av 2006.

3.2.1 Tildeling av utvinningstillatelser de
siste fem arene

Myndighetenes gnske om & gke leteaktiviteten har fort til
utvidet tilgang til areal og et storre antall tildelinger. Etter
innforingen av arlige tildelinger, forst gjennom NST og
siden gjennom TFO, har tilgangen til areal okt betydelig
(figur 3.1). Antallet tildelinger gjennom konsesjonsrunder
har vert noenlunde stabilt og ekningen er hovedsakelig
knyttet til TFO. 2004 er det aret med storst areal og flest

1999 | NST 1999
2000 | 16.runde
2001 | NST 2000
2002 | NST 2001 17 runde

2003 | NST 2002 TFO 2003

2004 | TFO 2004 18. runde

T T T
0 5 10 15 20 25 30 35 40
Antall utvinningstillatelser

Figur 3.1 Antall utvinningstillatelser (operatgrskap) tildelt per &r
siden 1999.
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Store selskap

BP, ChevronTexaco, ConocoPillips, Eni, ExxonMobil, Shell, Total

Store, norske selskap

Norsk Hydro, Statoil, Petoro

Mellomstore selskap

Amerada Hess, Idemitsu, RWE-DEA

Sma selskap

DNO, Svenska Petroleum

Nye selskap Mellomstore selskap

BG Group, Kerr-McGee, Lundin, Marathon, Maersk, Talisman

Sma selskap

Endeavour, Paladin, Revus

Gass- og energiselskap

DONG, Gaz de France, Ruhrgas

Tabell 3.1 Selskap som har fatt tildeling etter 1999 gruppert etter starrelse. Oppkjop og sammenslding av selskap er vist med
eierskap per februar 2005. For eksempel er tidligere Enterprise nd oppfert som Shell.

tildelte utvinningstillatelser etter den forste konsesjonsrun-
den i 1965. Antall selskap som ble tildelt areal, var ogsa
hoyt sammenliknet med tidligere runder. NST og TFO har
sttt for naer 70 prosent av de utvinningstillatelsene som er
tildelt etter 1999.

I samme periode har selskap som er nye pa norsk konti-
nentalsokkel, fatt et betydelig og ekende antall tildelinger.
Nye selskap (se tabell 3.1) kommer ofte inn pa kontinental-
sokkelen som rettighetshavere uten operateransvar. Antall
utvinningstillatelser som er tildelt alle rettighetshaverne
(inkludert operaterene) er derfor en god illustrasjon pa det
samlede aktivitetsnivaet. Tildelinger til de nye selskapene
var pa sitt forelopig hayeste i TFO 2004, der nye selskap
fikk 32 tildelinger, vel 50 prosent av utvinningstillatelsene
i den tildelingen (figur 3.2).

Gass- og energiselskap har hatt en jevn tilgang pé utvin-
ningstillatelser de siste arene. De nye, mellomstore selska-
pene har hatt den mest markante gkningen i antall tilde-
linger og fikk over 50 prosent av tildelingene i TFO 2004
(figur 3.3).

Utvinningstillatelser tildelt i konsesjonsrundene viser

en tilsvarende, men litt forsinket, trend (figur 3.4). Dette
bekrefter at de nye selskapene pa norsk kontinentalsokkel
hovedsakelig fokuserer pa areal i modne omréder.

Mellomstore og nye selskap fikk 50 prosent av utvinnings-
tillatelsene i 18. konsesjonsrunde, mens nye gass- og ener-
giselskap fikk henholdsvis to og tre utvinningstillatelser i
17. og 18. konsesjonsrunde. I 16. konsesjonsrunde var det
ingen tildelinger til nye selskap (figur 3.5). Tildelingsbildet
de siste arene viser at de nye selskapene far tildelt stadig
flere utvinningstillatelser. Myndighetene venter at disse
selskapene vil spille en sterre rolle pé kontinentalsokkelen
i arene som kommer.

3.3 Leteaktiviteten

Leteaktiviteten har veert lav de siste arene. Det ble pabe-
gynt 17 letebrenner 1 2004 mot 22 i 2003 (figur 3.6). Av
de 17 var det ni undersegkelsesbrenner i 2004. 1 2003 var
antallet 14. 2004 representerer dermed det aret med lavest
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Figur 3.2 Antall utvinningstillatelser (alle rettighetshavere)
tildelt i modne omrader.
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Figur 3.3 Antall utvinningstillatelser (alle rettighetshavere)
tildelt nye selskap i modne omrader.

leteaktivitet, malt i antall undersegkelsesbrenner, siden
begynnelsen av 70-tallet. Selskapenes samlede planer for
2005 vil gi en gkning i forhold til dette lave nivaet.

Det ble gjort fire nye funn i lepet av 2004. Sa langt ser
ett av disse, 6608/11-4 Linerle, ut til & ha potensial for en
selvstendig utbygging. Ett funn, 34/10-48 S, er allerede
satt 1 preveproduksjon fra Gullfaks. I 2003 ble det gjort
elleve nye funn (se figur 3.7).

I de 15 funnene som ble gjort i 2003 og 2004, ble det
pévist totalt 67 millioner Sm* utvinnbar vaeske og 45 mil-
liarder Sm?® utvinnbar gass. Dette er over dobbelt sd mye
som det som ble funnet de to foregdende arene (figur 3.8).
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Figur 3.4 Antall utvinningstillatelser (alle rettighetshavere)
tildelt i konsesjonsrunder siden 1999.
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Figur 3.5 Antall utvinningstillatelser (alle rettighetshavere)
tildelt nye selskap i konsesjonrunder siden 1999.
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Figur 3.6 Pabegynte letebrgnner pa norsk kontinentalsokkel,
1966-2005, fordelt etter region.
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Figur 3.8 Vaeske- og gassressurser pavist per &r, 1967-2004.
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Gjennomsnittlig, teknisk funnsuksess de

siste ti arene er pa over 50 prosent. Med
andre ord har minst annen hver underse-
kelsesbrenn gitt et funn. De siste arene
har den tekniske funnsuksessen gkt
(figur 3.9), med 2003 som det beste aret,
der om lag 80 prosent av alle under-
sokelsesbrannene gav funn. Antallet
underspkelsesbrenner har derimot gatt
ned. De to siste arene ble det bare boret
23 undersekelsesbrenner mot 39 i arene
2001 og 2002.

61° -

Funnsuksessen har blitt sterre, men fun-
nene de siste drene er blitt stadig mindre
(figur 3.10). De fleste funn blir gjort i
modne omrader i Nordsjeen. Den avta-
kende funnsterrelsen i modne omréader
utgjer en stor utfordring for naringen.
Dette er funn som er for sma til & vaere
interessante for mange av de store og 59° 7
tradisjonelt dominerende selskapene pa
norsk kontinentalsokkel. Samtidig kan
de mindre funnene representere mulig-
heter for nye, sma og mellomstore sel-
skap som kan se et lennsomt potensial i
a bygge dem ut.

3.3.1 Nordsjeen
Leteaktiviteten i Nordsjgen har vert
lav de to siste arene. Bare ni underse- 570
kelsesbrenner ble pabegynt i 2003 og
fem 1 2004. I tillegg ble det padbegynt
sju avgrensningsbrenner i 2003 og seks
12004 (figur 3.11). Fram til arsskiftet
2004/2005 var det boret totalt 826 lete-
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brenner i Nordsjoen. Nordsjeen er en
moden petroleumsprovins, og dette gir
seg utslag i hey funnrate, men med sma
volum i de funnene som gjares. 1 2003
ble det gjort sju funn og i 2004 ble det
gjort tre funn (se figur 3.7).

De fleste letebrennene som er boret i
Nordsjeen de to siste drene har blitt
boret nar produserende felt og kjente
funn. To nye operaterer har statt for en
stor del av disse undersokelsene.

Det er foretatt omfattende utforskning av paleocen-letemo-
dellene Nordsjeen. Utbyggingen av Alvheim ble besluttet

etter boring av brennene 24/6-4, 24/9-7, 25/4-7 og
Balder har fatt pavist tilleggsressurser gjennom br
25/8-14 S og 25/8-C-20. Det er ogsa pavist mindre
hydrokarboner i lag av paleocen alder i brenn 16/1
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Figur 3.11 Leteomradene i Nordsjgen.

I Gullfaks er det pavist mindre tilleggsressurser i lag av
kritt alder i forbindelse med boring av utvinningsbren-
ner. P& Brage er det ogsé gjort et nytt, mindre funn, her i
dypere lag enn hovedreservoaret.

25/49 S.
ennene
mengder
-6.

Ressurstilveksten 1 Nordsjeen er begren-
set 1 forhold til produksjonen, men mye
av de paviste volumene kan settes i
produksjon relativt raskt gjennom eksis-
terende infrastruktur.

3.3.2 Norskehavet

Den forste undersgkelsesbrennen i
Norskehavet ble pabegynt i 1980, og
det forste funnet (gassfunnet 6507/11-1
Midgard som n4 er en del av Asgard),
ble gjort i 1981. Fram til arsskiftet
2004/2005 var det boret totalt 193 lete-
brenner i Norskehavet.

De siste to arene er det boret 12 lete-
brenner (se figur 3.6). Ti av brennene er
boret i, eller nar, de modne omradene i
Norskehavet, mens to bregnner ble boret
i de relativt lite utforskede dypvanns-
omradene i vest (figur 3.12). Sju brenner
har pavist hydrokarboner. Tre av bren-
nene er avgrensningsbrenner. Det har de
siste arene veert betydelig leteaktivitet i
omradet rundt Norne, der det de siste to
arene er boret fire brenner. To av disse
brennene har gjort nye funn, 6608/10-9
Lerke og 6608/11-4 Linerle. Det siste-
nevnte er det sterste og mest lovende
funnet 1 2004. I tillegg ble det boret en
avgrensningsbrenn pa 6507/3-1 Alve
like servest for Norne. Her ble det pavist
gass og en liten oljekolonne.

Brenn 6706/6-1 paviste gass i
Naglfardomen, i den nordvestlige delen
av Norskehavet. Videre aktivitet her

er avhengig av at det blir pavist sterre
gassressurser slik at det skal bli lenn-
somt & bygge ny infrastruktur.

680 —

660 —

64° -}

¥ e & e e _w
- 68°
\ 7660
L
i
\
]
7
: - 640
| | | |

0° 20 40 6° 8° 100

@ Letebrgnner pdbegynt etter 1.1.2003
— TFO omrader
mmm Olje
I Gass
== Olje/gass
s Gass/kondensat
Utvinningstillelser
Unntatt for helarlig petroleumsvirksomhet i lys av resultatene fra ULB
—1 Apent omride
Ikke apent for petroleumsvirksomhet

Figur 3.12 Leteomradene i Norskehavet.

Nord for Ormen Lange ble det pavist en betydelig oljeko-

lonne i en brenn i et omrade hvor det var ventet & treffe
pa gass. De tilstedvaerende ressursene i funnet, 6405/7-1
Ellida, ser ut til & veere store, men reservoarkvaliteten i
brennen er darlig. Den neste brennen i utvinningstillatel-
sen blir boret pa en annen struktur for & preve & pavise
bedre reservoar. Dette oljefunnet har likevel gjort omréadet
betydelig mer interessant for videre leteaktivitet. En stor
del av oljen er dannet i en lokal kildebergart av kritt alder.
Det er forste gang det pavises et betydelig oljepotensial
fra kildebergarter av kritt alder i Norskehavet. 6406/1-2

Mai 2005:

Varen 2005 bores det ogsa i blokk 6406/9.
Denne brgnnen har pavist gass og konden-
sat pa flere reservoarniva. Dette er lovende
resultat med tanke pa en eventuell utbygging
i omradet, men avgrensning av funnet og
boring av neerliggende strukturer er ngdven-
dig for det kan tas en endelig beslutning om
utbygging. En ny avgrensningsbrgnn vil trolig
bli boret i 2006.

paviste hydrokarboner i lag av kritt alder neer Asgard.
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3.3.3 Barentshavet

Den forste undersgkelsesbrennen i

den norske delen av Barentshavet ble

boret i 1980, og det forste funnet, 740 |
7120/8-1 Askeladd, ble gjort aret etter.

Funnet er na en del av Snghvit som

ble godkjent for utbygging av myn-

dighetene i 2002. Produksjonsstart

for Snehvit er planlagt i 2006. Fram

til arsskiftet 2004/2005 var det boret

- 740

61 letebrenner i Barentshavet. Figur
3.13 viser utvinningstillatelsene i 720 |
Barentshavet.

! - 720

Regjeringen besluttet i 2001 at konse-
kvensene av heldrig petroleumsvirk-

e

somhet i nordomradene skulle utredes

for aktiviteten i disse omradene kunne
viderefares. All petroleumsaktivitet

i Barentshavet ble innstilt i pdvente 700
av denne utredningsprosessen, som

ble kalt "Utredning av konsekvenser

av helarig petroleumsvirksomhet

- 70°

i omradet Lofoten - Barentshavet” 160 180

(ULB). I alt ble det gjennomfert 26
faglige grunnlagsutredninger for
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& Letebrgnner pdbegynt etter 1.1.2003

Lo . . —1 TFO omréder
ULB om forskjellige tema i perioden s Olje
2001-2003. mm Gass
=== Olje/gass
P4 bakgrunn av ULB besluttet regje- mm== Gass/kondensat
=3 Seismikkomrader

ringen 1 2003 & &pne for videre helarig
petroleumsvirksombhet i de allerede
apnede omradene i den serlige delen
av Barentshavet, med visse unntak.
Unntakene er de kystnere omradene

i Troms og Finnmark og de sarlig
verdifulle omrédene polarfronten,
iskanten, Bjerneya og Tromseflaket.
Regjeringen dpnet heller ikke for videre petroleumsvirk-
somhet i Nordland VI. Det ble foreslatt at en n&rmere vur-
dering av dette speorsmalet skal foretas ndr den helhetlige
forvaltningsplanen for Barentshavet foreligger, ventelig i
2006/2007. Regjeringens beslutning for nordomrédene ble
lagt fram for Stortinget i Stortingsmelding nr. 38 (2003-
2004). Stortinget sluttet seg til regjeringens vurderinger.

[

Det er gkende interesse for letevirksomhet i Barentshavet.
Utbyggingen av Snehvit har flyttet oppmerksomheten mot
omradet igjen. Det samme har nye funn av olje- og gass-
ressurser i Hammerfestbassenget og i den tidligere lite
utforskede ostlige delen av Barentshavet. De store funnene

Utvinningstillatelser

Unntatt for heldrlig petroleumsvirksomhet i lys av resultatene fra ULB
Rpent omrade

Ikke dpent for petroleumsvirksomhet

Omstridt omrade

Figur 3.13 Leteomradene i Barentshavet.

i russisk del av Barentshavet har ogsd medvirket til at det
er okt interesse for den norske delen. Barentshavet er gene-
relt lite utforsket, selv om det antas at Arktis inneholder en
betydelig del av verdens uoppdagete petroleumsressurser.
Mange selskap har lagt vekt pa at det er viktig a fa bygd ut
ny infrastruktur i @st-Finnmark eller pd Kolahalveya. En
utbygging av det russiske gigantfunnet Shtokmanovskoye
er en mulighet for a fa pa plass slik infrastruktur.
Oljedirektoratet mener at det vil veere viktig & fa en bedre
oversikt over ressursgrunnlaget i Barentshavet. P4 den maten
vil vi ha bedre mulighet til & vurdere hvilke ressurser som
kan knyttes til eventuell ny infrastruktur og til den infra-
strukturen som né bygges ut i forbindelse med Snehvit.

Mai 2005:

| 2005 er det planer for fire undersgkelsesbrgnner

i den norske delen av Barentshavet. Den fgrste
brgnnen, 7220/6-1, ble boret av Norsk Hydro pa
Lopphegda. Brannen patraff gode spor av olje i
karbonatbergarter av perm alder. Analyser tyder pa
at oljen er dannet fra en eldre kildebergart enn det
som er pavist i Hammerfestbassenget. Dette apner
for interessante muligheter i store omrader nord
og ost i Barentshavet, der kildebergarter fra senjura
ligger for grunt til 8 ha dannet hydrokarboner.

Den andre undersgkelsesbrgnnen, 7131/4-1, ble
boret av Statoil. Dette er den gstligste letebrgnnen
som er boret i den norske delen av Barentshavet.
Brgnnen var terr, men resultatene er likevel viktige
for forstaelsen av geologien i dette omradet.

En brgnn skal etter planen bores i
Nordkappbassenget, og en skal etter planen bores
sor for oljefunnet 7122/7-1 Goliat.

3.3.4 Planlagt leteaktivitet

Ved arsskiftet 2004/2005 foreld det planer om & bore
25-30 letebrenner fra flyttbare innretninger og fem til ti
letebrenner fra faste innretninger i 2005. Hovedsakelig pa
grunn av et stramt riggmarked vil disse tallene antakelig
vise seg a bli lavere ved érets slutt.

Om lag to tredeler av de planlagte letebrennene skal bores
i Nordsjeen, de gvrige fordeler seg pad Norskehavet og
Barentshavet. De fleste brennene er undersekelsesbronner.

I Nordsjeen er letingen konsentrert rundt feltene som er

i drift, serlig i Tampen-, Oseberg- og Sleipneromradene.
Alle letebrenner som er planlagt fra faste innretninger
bores i Nordsjeen. I tillegg er det planlagt interessante
undersekelsesbrenner som vil underseke flere prospekt
med stort potensial knyttet til lite utforskede letemodeller,
blant annet i Egersund- og Farsundbassenget.

Flere av undersokelsesbrennene som er planlagt i
Norskehavet er i dypvannsomradene i vest. Disse vil
underseke prospekt med lav funnsannsynlighet, men
med store potensial, bdde volummessig og skonomisk.
Resultatene av disse brennene kan fé stor betydning for
den videre aktiviteten i Norskehavet.

I Barentshavet vil alle de planlagte underseokelsesbrennene

underseke prospekt med lav funnsannsynlighet men med

stort volummessig og skonomisk potensial. Brennene er
viktige for den videre leteaktiviteten i omradet. Selv om
disse brennene skulle vere torre, er det fortsatt et betyde-
lig utestet potensial i Barentshavet, der de aller fleste av
Oljedirektoratets 23 letemodeller fortsatt er ubekreftet.
Brennene vil derfor gi viktig informasjon om omradet,
selv om det ikke blir pavist hydrokarboner.

3.4  Hva pavirker leteaktiviteten?

Den gkningen av leteaktiviteten vi nd ser antydning til pa
norsk kontinentalsokkel, skyldes bade norske forhold og
forhold utenfor Norge. En viktig arsak er ekningen i olje-
pris, noe som hovedsakelig skyldes gkt global ettersporsel
etter olje. Leteaktiviteten kan blant annet males i antallet
undersgkelsesbrenner som blir boret. I figur 3.14 ser vi at
det vanligvis er ner sammenheng mellom nominell olje-
pris og antall undersekelsesbronner. Fra 2001 til 2004 ble
det likevel boret fa undersgkelsesbrenner pa norsk konti-
nentalsokkel til tross for hay oljepris. Dette gapet ser ut til
a minskes nar vi ser pa de planlagte undersekelsesbron-
nene for 2005.

Okt ettersparsel etter olje og gass har bidratt til sterkere
satsing pa leting. Som et resultat av dette bruker industrien
mer investeringsmidler pa leteaktivitet globalt enn det som
har veert vanlig de siste arene. I tillegg kommer det na
resultater av de tiltakene som norske myndigheter har satt
i gang for a gjore leting etter olje og gass skonomisk mer
interessant. Flere utvinningstillatelser blir tildelt og flere
nye selskap deltar. Oljedirektoratet venter at dette vil gi en
positiv effekt pa leteaktiviteten framover.

For & gjare det enklere for nye akterer & delta i petrole-
umsvirksomheten, foreslo regjeringen i Stortingsmelding
nr. 38 (2003-2004) en justering av petroleumsskattesyste-
met. Justeringene inneberer blant annet at staten utbetaler
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Figur 3.14 Antall undersgkelsebrenner pa norsk kontinental-
sokkel per ar og utviklingen i nominell oljepris, 1980-2005.
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skatteverdien av underskudd fra leteaktiviteten samme

ar som underskuddet paleper, og at staten utbetaler den
skattemessige verdien av et eventuelt tap ved & operere pa
kontinentalsokkelen. Stortinget sluttet seg til denne juste-
ringen i forbindelse med behandlingen av revidert nasjo-
nalbudsjett for 2004 Justeringene er gjort for & gi sterre
sikkerhet for nye aktarer og bedre lennsomhet av investe-
ringene. Myndighetene ensker en bredere sammensetning
av akterer blant annet for & gke leteaktiviteten.

Okt boreaktivitet globalt har gitt ekt etterspersel etter
flyttbare boreinnretninger og okte riggrater. Det norske
markedet for flyttbare boreinnretninger er ikke noe unn-
tak, og markedet er for tiden stramt. De fleste boreinn-
retningene som er tilgjengelig for det norske markedet, er
chartret fram til et stykke ut i 2006. Det norske markedet
skiller seg ut fra andre regioner hovedsakelig pa grunn
av strenge klimatiske forhold og strenge krav til arbeids-
miljeet. Disse forholdene har fort til at det er strengere
tekniske krav til boreinnretningene pa norsk kontinental-
sokkel enn i andre regioner.

Dersom en boreinnretning skal operere pa norsk konti-
nentalsokkel ma den forst gjennomgé en vurdering av om
den oppfyller de krav som stilles, slik at den kan fa en
samsvarsuttalelse (SUT). Det er identifisert flere boreinn-
retninger som med smé oppgraderinger pa relativt kort tid
ville oppfylt disse kravene. Men med hoy ettersporsel i de
regionene de opererer i, er det for tiden fa insentiver til &
flytte aktiviteten til det norske markedet. For & gjore dette
ma trolig muligheten for langsiktige kontrakter vare til
stede. Denne situasjonen kan gjere det vanskelig for sel-
skapene & gjennomfere de planlagte brennene. For 4 mate
dette har noen av de store selskapene inngétt langsiktig
samarbeid om felles bruk av boreinnretninger.

3.5 Letekostnader

De siste arene er det investert stadig mindre i leting (se
figur 3.15). Den starste kostnaden knyttet til leteing er
utgifter til letebrenner, og det viktigste kostnadselementet
innenfor leteboring er leie av boreinnretning og boretek-
niske tjenester.

Ser vi isolert pa tildelingene i NST og TFO, har de nye
akterene ikke bare fatt tildelt areal og utvinningstillatelser,
de har ogsa investert. De siste fire arene har nye akterer
statt for vel 20 prosent av letekostnadene (figur 3.16).

3.6 Norsk kontinentalsokkels
attraktivitet

Norsk kontinentalsokkel har fram til i dag blitt sett pa

som en attraktiv olje- og gassprovins i global sammen-

heng. Omtrent alle de sterste internasjonale oljeselskapene

har veert til stede. Dette skyldes god prospektivitet, gode
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Figur 3.15 Letekostnadene i perioden 1995-2004.
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Figur 3.16 Letekostnadene i utvinningstillatelser tildelt i NST
og TFO fordelt pa selskapsstarrelse (se tabell 3.1).
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Figur 3.17 Lonnsomheten for skatt av leting p& norsk konti-
nentalsokkel i perioden 1992-2003.

muligheter for teknologi- og kompetanseutvikling og sta-
bile skonomiske og politiske betingelser.

Leting pa norsk kontinentalsokkel er blitt vurdert som verdi-
skapende og konkurransedyktig i forhold til andre petroleums-
provinser. Dette er blant annet bekreftet av tidligere analyser
utfort av Oljedirektoratet, Wood Mackenzie og IHS Energy.

Oljedirektoratet gjennomferte i 2004 en analyse av lenn-
somheten av leting i perioden 1992 til 2003. Analysen
viste at letevirksomheten har gitt betydelig storre verdier
enn kostnadene knyttet til letevirksomheten (figur 3.17).

Wood Mackenzie har de siste arene gjennomfort to ana-
lyser som har sammenliknet verdiskaping fra letevirk-
somheten mellom ulike petroleumsprovinser. I den feorste
analysen som sa pa leteaktiviteten i perioden 1996 til
2002 kom Norge pa en sjuende plass av 22 land. Norge
kom foran land som ofte blir sett pa som attraktive, som
Aserbajdsjan, Brasil og Australia.

I den andre analysen fra Wood Mackenzie, som sa pa lete-
aktiviteten i perioden 1994 til 2003, kom Norge igjen pa
en sjuende plass, men na av 66 land/regioner (figur 3.18).

IHS Energy presenterte i januar 2005 en studie av
letesuksessen til 25 store uavhengige oljeselskap'.
Analyseperioden er 1999-2003. Analysen viser at nér det
gjelder leteresultatene for disse 25 selskapene kommer
Norge godt ut med en femte plass i totale ressurser funnet
(figur 3.19) og en fjerde plass i antall funn (figur 3.20).
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Figur 3.19 Totale ressurser funnet per land av 25 store,
uavhengige selskap i perioden 1999-2003.

USA, Mexicogulfen,
dypt vann

Angola,
dypt vann

Nederland
Egypt
Indonesia
Kasakhstan
Norge

Algerie

Australia,
offshore
Storbritannia,
offshore

28 %
Resten av verden 38 %

1 1 1 1 1
0% 5% 0% 15% 20% 25%

% netto naverdi etter skatt ved 10% diskonteringsrate
% kommersielle ressurser

Kilde: Wood Mackenzie

Figur 3.18 Global fordeling av kommersielle ressurser og
netto naverdi for perioden 1994-2003.
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Figur 3.20 Antall funn og gjennomsnittlig funnstgrrelse per
land til 25 store, uavhengige selskap i perioden 1999-2003.

! Selskapene i analysen er Amerada Hess, Anadarko, Apache, Wintershall, BG Group, BHP Billiton, Burlington Resources, Canadian Natural
Resources, Devon Energy, EnCana, Kerr-McGee, Marathon, Murphy, Nexen, Hydro, OMV, Occidental, Petro-Canada, Pioneer Natural Resources,

Pogo Producing, Santos, Talisman, Unocal, Vintage Petroleum og Woodside.
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4 Utvinning av olje

4.1 Innledning

Myndighetenes mal er at s& mye som mulig av ressursene
som blir pavist pa norsk kontinentalsokkel skal utvinnes
pa en mate som gir heyest mulig verdiskaping for samfun-
net. Oljedirektoratet arbeider for at dette skal kunne skje
blant annet gjennom & bidra til at naeringen velger opti-
male metoder for utvinning, at de ulike akterene samar-
beider for & fa ut samordningsgevinster og ogsé ved a sette
sekelys pa rammebetingelsene der vi mener det er nedven-
dig. A sikre hay utvinningsgrad, god ressursutnyttelse og
verdiskaping fra feltene krever tilgang til rett teknologi,
tilstrekkelig kvalifisert personell og evne til beslutninger.

4.2 Hvorfor far vi ikke ut 100 prosent
av oljen?

Utvinningsgrad for olje er et mal for hvor stor del av oljen

som kan utvinnes.

Estimat for utvinnbar olje
Estimat for tilstedeveerende olje

Utvinningsgrad =

I beregningen av utvinningsgrad inngar bade de tilstede-
varende mengdene og de antatt utvinnbare mengdene. Det
er usikkerhet knyttet til begge sterrelser, spesielt i tidlig
fase av et prosjekt. Beregning av tilstedevarende volum
utfores dessuten ofte ulikt av oljeselskapene. Dette gjor det
vanskelig & sammenligne utvinningsgrad mellom feltene.
Endringer i utvinningsgrad over tid er likevel en indikator
pé det arbeidet som rettighetshaverne gjor for & gke utvin-
ningen.

Oljen ligger i smé porer i bergarten som danner reservoa-
ret. I et oljereservoar er mellom 60-90 prosent av porevo-
lumet fylt med olje og resten med vann. For at oljen skal
kunne produseres, ma oljen som er i porene fortrenges av
noe annet. Dette kan skje ved naturlig innsig av vann nér
trykket synker eller av at en gasskappe utvider seg. Som
oftest ma vann eller gass injiseres for & oppna tilstrekkelig
fortrengning.

Selv med god fortrengning vil noe av oljen bli liggende
igjen 1 porene. Hvor stor denne residuale oljemetningen

er, vil veere avhengig av egenskapene til bergarten og
oljen. Den er ogsa avhengig av egenskapene til stoffet som
fortrenger. Fortrengning med gass gir som oftest lavere
restmetning (5-15 prosent) enn fortrengning med vann (10-
25 prosent). Fraksjonen av olje som utvinnes der det er en
effektiv fortrengning, kalles mikroskopisk fortrengnings-
effektivitet.

I tillegg til den oljen som blir liggende igjen der det er
effektiv fortrengning, vil det veere omréder i reservoaret
der fortrengningen er mindre effektiv, og omrdder der det
fortrengende mediet ikke nar inn. Hvor effektiv fortreng-
ningen er, styres av formen og utstrekningen til reservoa-
ret, av hvordan kvaliteten pa reservoarbergarten varierer
og av hvor utvinningsbrennene plasseres. Normalt deles
dette inn i vertikal fortrengningseffektivitet, som hoved-

Injeksjons- Produksjons-
brgnn brgnn
Y

*

mmm Olje
Vannflemmet
omrade

mmm Olje
Vann

Figur 4.1 Tverrsnitt av et reservoar som viser et eksempel pa
fordeling av olje og vann etter vannflamming og fordelingen
av vaeskene pa poreniva.

Utvinningsgraden kan beregnes pa folgende mate

Soi - Sor
S

oi

R=R *R R, hvorR =

R =Total utvinningsgrad

R = Mikroskopisk fortrengningseffektivitet
R, = Horisontal fortrengningseffektivitet
R, = Vertikal fortrengningseffektivitet

S,; = Initial oljemetning

S,, = Residual oljemetning

Eksempel pa beregning av utvinningsgrader ved ulike verdier av parametrer som inngar

Initial oljemetning S, 0,8 0,8 0,8
Residual oljemetning S 0,1 0,3 0,2
Mikroskopisk fortrengningseffektivitet R,=(5,-S,)/S, 0,875 0,6 0,75
Vertikal fortrengningseffektivitet R, 0,8 0,7 0,9
Horisontal fortrengningseffektivitet R, 0,8 0,7 0,7
Utvinningsgrad R=R *R *R. 0,56 0,306 0,473
Utvinningsgrad i prosent 56 % 31 % 47 %
Tabell 4.1 Beregning av utvinningsgrad.
sakelig er styrt av lagdelingen i reservoaret, og horisontal 70 . R
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Tabell 4.1 viser eksempel pa utvinningsgrad ved ulike ver- E 20 - .. % :. e Ce,
dier av de forskjellige parametrene. Dersom utvinnings- g 10 - e
graden (R) skal endres, ma minst en av faktorene som *t e ey,
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og omfattende utredninger ma til for & beregne effekten av Mill. Sm3

et tiltak og om det er kostnadseffektivt.

4.3 Reservoarkompleksitet og utvin-
ningsgrad
En gjennomgang av reservoarene i feltene pa norsk
kontinentalsokkel viser at det er stor spredning i den
beregnede utvinningsgraden. Dette er illustrert i figur
4.2. Beregningen av utvinningsgrad kan endre seg etter
hvert som det innhentes ny informasjon om reservoa-
ret. Utvikling av teknologi og endringer av strategiene
for utvinningen vil ogsa kunne forandre det estimerte,
utvinnbare volumet og dermed ogsa utvinningsgraden.
Reservoarkvaliteten varierer mye fra felt til felt, og
det er naturlig med store variasjoner i utvinningsgrad.
Utvinningsgraden kan likevel vere en god indikator &
bruke for & vurdere muligheter og effekter av ulike tiltak.

Et samarbeidsprosjekt mellom Statoil, Norsk Hydro og
Oljedirektoratet har definert en reservoarkompleksitetsin-

Figur 4.2 Utvinningsgrad for olje fra ulike forekomster (reser-
voar) i forhold til tilstedeveerende volum.

deks (Reservoir Complexity Index, RCI). Mélet med pro-
sjektet har vert & uttrykke kompleksiteten til reservoaret
og dermed indikere hvor utfordrende det kan vare & oppna
heyere utvinningsgrad. Her inngér det en rekke paramete-
re som beskriver reservoarforholdene. Parametrene omfat-
ter blant annet generell permeabilitet, permeabilitetskon-
trast, vertikal og horisontal kommunikasjon i reservoaret
(pavirkes for eksempel av forkastninger), tette lag, trykk,
temperatur, tendenser til at vann eller gass trekkes mot
produksjonsbrennene (koning) og lignende. De ulike para-
metrene blir gitt en verdi basert pa objektive grenser og
subjektive vurderinger. Det blir brukt veiefaktorer mellom
de ulike parametrene, og den samlede verdien blir norma-
lisert til en indeks mellom 0 og 1. En hey indeks indikerer
et mer komplekst reservoar enn en lav indeks.
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Figur 4.3 Utvinningsgrad for olje fra ulike forekomster i for-
hold til reservoarkompleksitetsindeks (RCI).

Figur 4.3 viser RCI og utvinningsgrad for de reservoarene
som har blitt vurdert. Som ventet er det en god sam-
menheng mellom lav RCI og hey utvinningsgrad. Denne
typen verktoy kan vare viktig i evalueringen av utvin-
ningsgraden i et reservoar og blir brukt av flere selskap

til & sammenligne og vurdere ulike reservoar. Verktoyet
vil bli utviklet videre og bli brukt til & analysere hvordan
utvinningen fra ulike reservoar og felt ligger an i forhold
til andre med tilsvarende kompleksitet.

4.4 Utvikling i utvinningsgrad
Oljedirektoratet har i lang tid fulgt utviklingen i utvin-
ningsgrad for olje fra oljefelt pa norsk kontinentalsokkel.
Figur 4.4 viser utviklingen i den gjennomsnittlige utvin-
ningsgraden for alle oljefelt (som var godkjent utbygd pa
gjeldende tidspunkt) og utviklingen for fire store felt pa
norsk kontinentalsokkel sammenlignet med de andre. Av
figuren ser vi at de store feltene har heyest utvinningsgrad
og ogsé den storste ekningen de siste arene. Arsaken er at
mange av de feltene som er besluttet utbygd de siste arene
er mindre og/eller har mer komplekse reservoar og dermed
lavere estimat for utvinnbar olje. Pa de store feltene har det
over tid veert mulig & gjennomfere mange tiltak som bidrar
til & gke forventet utvinningsgrad. Det er fokus pa utvin-
ningen fra disse feltene, samtidig som det er mulig & iverk-
sette tiltak siden brenner og infrastruktur er tilgjengelig
og ressursene store nok for nye investeringer. Pa de store
feltene vil selv en liten gkning i utvinningsgrad represen-
tere et betydelig volum ekstra olje. Figur 4.4 viser at det
bare har vaert en beskjeden eokning i den gjennomsnittlige
utvinningsgraden for de gvrige feltene.

Ofte blir estimatene for utvinningsgrad oppgitt samlet for
hele feltet, men utvinningsgraden varierer vanligvis mye
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Figur 4.4 Utviklingen i utvinningsgrad for olje fra 1992 til 2004.
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Figur 4.5 Tilstedeveerende olje, utvinnbar olje og utvin-
ningsgrad for ulike forekomster i et mellomstort felt pa norsk
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Figur 4.6 Tilstedevaerende olje, utvinnbar olje og utvinnings-
grad for ulike forekomster i et stort felt pa norsk kontinental-
sokkel.

mellom ulike reservoar (forekomster) i et felt. Figurene
4.5 og 4.6 viser de gjeldende estimatene for tilstedevae-
rende olje, utvinnbar olje og utvinningsgrad for de ulike
forekomstene i et stort og et mellomstort oljefelt pa norsk
kontinentalsokkel. Vi ser at forskjellen i utvinningsgrad
kan veere sveert stor for ulike reservoar i samme felt. Nar
det skal vurderes tiltak for & gke utvinningsgraden, er det
viktig & studere hvert reservoar for seg, fordi reservoareg-
enskapene og mulighetene til & gke utvinningen kan vere
sveert forskjellige.

4.5 Nytt mal for utvinningen pa norsk
kontinentalsokkel
Oljedirektoratet presenterte i Ressursrapporten i 1997 et
mal for gjennomsnittlig utvinningsgrad pa norsk kon-
tinentalsokkel pa 50 prosent for olje og 75 prosent for
naturgass. Denne malsettingen har vert et strekkmal og
en inspirasjon for bade selskapene og myndighetene til &
arbeide for hgyere og mer effektiv utvinning fra feltene.
Maélet for utvinningsgrad for olje har ofte vert brukt som
malestokk bade for gamle og nye oljefelt.

Det har i hovedsak vart de store feltene som har bidratt til
a trekke den gjennomsnittlige utvinningsgraden oppover.
For de agvrige oljefeltene har det i gjennomsnitt vaert en
utflating (se figur 4.4). Dette representerer etter hvert en
betydelig utfordring. Samlet ligger na utvinningsgraden
for oljefelt pa norsk kontinentalsokkel pa 46 prosent.

Variasjonen i utvinningsgrad er stor, selv innenfor ett
enkelt oljefelt. Gjennomsnittlig utvinningsgrad er derfor
en indikator som har sine svakheter. Utvinningsgraden
vil for eksempel gke uten at vi far ut mer olje, dersom
anslaget over de tilstedeveerende ressursene blir redusert.
Pa samme mate kan utvinningsgraden reduseres, selv om
reservene gker, dersom anslaget over de tilstedevarende
ressursene gker mer enn reservene.

Mange av de nye forekomstene og feltene som settes i
produksjon er mindre, har moderate eller darlige reservoa-
regenskaper og bygges ut med innretninger som har min-
dre mulighet til & gjore tiltak for & eke utvinningen. Det
betyr at vi i framtiden sannsynligvis vil se mange oljefelt
med lavere utvinningsgrad enn det vi ser i de beste feltene
i dag. Det er ogsa viktig & pavise mer olje i og rundt de
store feltene. Da vil reservene gke, men den gjennomsnitt-
lige utvinningsgraden kan bli redusert.

For a kunne folge utviklingen av reservetilveksten pa kon-
tinentalsokkelen mener Oljedirektoratet at det na vil vaere
hensiktsmessig & gé fra en malsetting for gjennomsnittlig
utvinningsgrad til & fokusere sterkere pa en malsetting for
utvinningen, altsé et mal for hvor mye ekstra oljereserver
som kan produseres pa norsk kontinentalsokkel i forhold

til dagens planer. Malsettingen ber vere et strekkmal og
ma derfor holdes atskilt fra ressursregnskapet og produk-
sjonsprognosene. Utviklingen mot dette malet kan folges
fortlepende.

Ressursregnskapet viser at det foreligger planer for ulike
tiltak for forbedret utvinning og for utbygging av nye felt
og forekomster som til sammen vil gi cirka 580 millioner
Sm?® ekstra oljereserver (se tabell 2.1). I tillegg vil det etter
hvert bli bygd ut forekomster som enné ikke er pavist.
Erfaringen viser at en del av de planlagte prosjektene ikke
blir gjennomfert, men ogsé at det pa kort tid kan komme
opp lennsomme prosjekt som ikke har veert tatt med i
planleggingen tidligere.

Ved utgangen av 2004 utgjorde de gjenvarende oljere-
servene pa norsk kontinentalsokkel 1225 millioner Sm?.
Oljedirektoratet mener at det ber vere et mal & oke reser-
vene med 800 millioner Sm?, tilsvarende fem milliarder
fat, olje i lapet av de neste ti arene. Oljedirektoratets
prognoser anslar at Norge i den samme perioden vil pro-
dusere cirka 1300 millioner Sm® olje. Dersom malet nas,
vil oljereservene om ti ar derfor utgjere om lag 725 millio-
ner Sm?. Dette forutsetter at industrien klarer & utlase det
potensialet som vi i dag ser for & gke utvinningen fra fel-
tene, at nye funn bygges ut og at det utvikles stadig bedre
og mer kostnadseffektive metoder for utvinning.

Det nye malet kan uttrykkes slik:
Fem milliarder fat ekstra oljereserver for 2015

Dette tilsvarer halvannen gang de opprinnelige olje-
reservene 1 Ekofisk eller seks ganger s& mye olje som i
Draugen. Malet er ogsa 1,4 milliarder fat, eller 220 mil-
lioner Sm? mer enn det vi venter vil bli tilfert som nye
reserver med dagens planer og prognoser (figur 4.7).
Oljedirektoratet vil folge utviklingen mot et slikt mal naye.
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Figur 4.7 Mal og prognoser for reservetilvekst.
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Oljedirektoratet mener det mé arbeides for hoyest mulig
lennsom utvinning fra alle felt. Noen felt vil kunne oppné
utvinningsgrad for olje pa langt over 70 prosent, mens
andre vil ha store utfordringer med & na 30 prosent. Hva
teknologien vil gi av nye muligheter i framtiden vet ingen
med sikkerhet. Som vi har vist, er det usikkert hvor hay
den gjennomsnittlige utvinningsgraden kan bli i framti-
den. Vi foreslar likevel et revidert mal for utvinningsgrad.
Malet skal gjenspeile at Norge fortsatt har en ambisjon om
a oke utvinningen fra feltene utover dagens planer, og vi
haper det ogsé vil veere en inspirasjon for videre forskning,
utvikling og gjennomfoering av nye tiltak for gkt utvinning
fra feltene pa norsk kontinentalsokkel. Det ber pa lang

sikt vaere mulig & eke den gjennomsnittlige utvinnings-
graden for olje pa norsk kontinentalsokkel til 55 prosent.
Dette er en stor ekning i forhold til dagens 46 prosent, og
a né dette vil kreve betydelig innsats fra alle deltakere i
den norske petroleumsnaringen. Oljedirektoratet har ikke
tidfestet nér en slik gjennomsnittlig utvinningsgrad kan
vaere oppnadd, og det ma derfor ses pa som uavhengig

av Oljedirektoratets mal pa fem milliarder fat ekstra olje-
reserver innen 2015.

4.6 Tiltak som har bidratt til ekt
utvinning

Injeksjon av vann eller gass vil ofte veere avgjerende for &

oppnd hey utvinningsgrad for olje. Feltspesifikke forhold

avgjer om det er vanninjeksjon, gassinjeksjon eller en

kombinasjon av disse som er mest effektivt. Antall

og plassering av brenner er ogsa viktig for en effektiv

utvinning.

Det finnes pa en rekke ulike tiltak for & gke utvinningen
fra feltene pé norsk kontinentalsokkel. Et velkjent eksem-
pel er vanninjeksjon pa Ekofisk som ble gjennomfert etter
grundige utredninger av om denne metoden kunne benyt-
tes i krittfelt. Kombinert med kompaksjon av reservoaret
har dette gitt en stor gkning i utvinningsgrad i forhold til
det som opprinnelig ble estimert.

Et annet viktig eksempel er framskrittene innen boring.
Boring av lange, horisontale brenner er na blitt konvensjo-
nell teknologi, og brenner med flere greiner blir brukt pa
flere felt. Dette har bidratt betydelig til & ske utvinningen
pa norsk sokkel. Utviklingen av slike brenner har vert
avgjerende for oljeutvinningen pa Troll.

Injeksjon av naturgass og bruk av VAG (vekslende vann-
og gassinjeksjon) har bidratt til hey utvinningsgrad. Det
samme har bedre verktoy for reservoarvisualisering og
brennstyring. VAG er en metode der de positive effektene
av injisert vann og injisert gass kombineres i reservoaret.
Dette kan gi svaert lav restoljemetning, og behovet for
gass, som det kan vere begrenset tilgang til, blir mindre.

I tillegg til naturgass kan ogsd CO,, nitrogen og luft bru-
kes som injeksjonsgass. CO_-injeksjon har vart benyttet

i mange ar pa land, serlig i USA, hvor det er tilgang til
reservoar med ren CO,-gass. Injeksjon av CO, som er skilt
ut fra eksosen fra gass- eller kullkraftverk eller annen
industri, kunne i tillegg gitt en miljegevinst. Teknikken
har sé langt ikke blitt benyttet til okt utvinning pé norsk
kontinentalsokkel, fordi kostnadene er for heye. Injeksjon
av nitrogen og luft er ikke konvensjonelle metoder og har
store reservoar- og sikkerhetsmessige utfordringer.

Mer utradisjonelle metoder, som bruk av skum kombinert
med VAG (FAWAG) og bruk av mikrober (MIOR) som
danner kjemikalier i reservoaret, er ogsa prevd ut pa norsk
kontinentalsokkel. FAWAG er brukt i flere brenner pa
Snorre, og MIOR er brukt over lang tid pa Norne. Disse
metodene har forelgpig hatt en begrenset effekt pa den
samlede oljeutvinningen pa den norske kontinentalsok-
kelen. Det er ogsa blitt forsket pa tilsetningsstoff til injeks-
jonsvannet som kan redusere den residuale oljemetningen,
men denne metoden er ennd ikke tatt i bruk.

I de siste 10-15 arene med lave oljepriser har en stor del av
forskningsressursene innenfor olje- og gassutvinning vart
rettet mot teknologi med kort gjennomferingstid. Dette
gjelder boring og brennstyring og kartlegging av oljerike
”lommer” i reservoaret der innfyllingsbrenner kan plasse-
res (seismiske metoder og visualisering). Innsatsen har gitt
til dels svaert gode resultat, og har bidratt til & opprettholde
produksjonsnivaet for olje fra norsk kontinentalsokkel de
senere arene.

Forskning pé metoder for & redusere restoljemetningen

ber ha et mer langsiktig perspektiv. Innsatsen i Norge,
som i resten av verden, har variert i takt med oljeprisen.
Fra a veere et satsingsomrade pa 1980-tallet, ble aktiviteten
sterkt redusert tidlig pa 1990-tallet, bade i selskapene og
ved forskningsinstituttene.

Det er viktig at det stadig foregér forskning og utvikling
innenfor et bredt spekter av metoder. Slik kan industrien
ha alternative metoder til bruk nar forholdene ligger til
rette, eller for & lose spesielle problemer. Dersom oljepri-
sen ligger pé et hayt niva over lang tid, er det ogsa natur-
lig & anta at det blir sterre muligheter for bruk av slike
avanserte metoder.

4.7 Effekt av gassinjeksjon

Begrunnelsen for 4 velge gassinjeksjon er forskjellig fra
felt til felt. I noen tilfeller gir gassinjeksjon best utvinning,
mens i andre tilfeller er manglende eksportmuligheter for
naturgass en viktig faktor. Gass injiseres derfor ogsa i felt
der virkningen er moderat fordi dette gir mulighet til &
produsere oljen uten & matte brenne gassen. Effekten av

injeksjon, uttrykt som ekstra olje per volum injisert gass,
varierer betydelig fra felt til felt. De viktigste formene for
gassinjeksjon pé norsk kontinentalsokkel er beskrevet pa
neste side.

Fram til utgangen av 2004 var det totalt injisert 413 mil-
liarder Sm* gass pé norsk kontinentalsokkel (en mengde
som kan sammenlignes med gassreservene i Ormen
Lange). Mesteparten av denne gassen, cirka 75 prosent,
er injisert i feltene Oseberg, Statfjord, Ekofisk, Asgard
og Sleipner @Ost. Totalt er det injisert gass i 27 felt pa
kontinentalsokkelen. Noen fa felt, som Oseberg, Ekofisk,
Grane og Fram, har fatt eller far gass levert fra andre felt
i tillegg til at egen gass blir reinjisert. For de fleste feltene
er imidlertid injeksjonen basert pa reinjeksjon av egen
naturgass. Den samme gassen kan da bli produsert og
injisert flere ganger.

Figur 4.8 viser gassinjeksjon fordelt pa felt fram til 2004.
Figur 4.9 viser bdde den samlede historiske gassinjeksjo-
nen og prognosen for framtidig injeksjon basert pa selska-
penes planer. Figuren viser at det de siste arene er injisert
35 til 40 milliarder Sm? gass per ar. Dette nivaet vil holde
seg noen ar framover. Det aller meste av gassen som inji-
seres, vil bli produsert og solgt seinere.

Oljedirektoratet har foretatt en gjennomgang av de feltene
pa norsk kontinentalsokkel som har injisert og/eller har
planer om & injisere storre mengder naturgass. Den gjen-
nomsnittlige effekten hittil er rundt 0,5-0,6 million Sm?
ekstra olje per milliard Sm? injisert gass. Effekten varierer
fra felt til felt mellom 0,2-1,0.

Oljedirektoratet anslar at det pa grunn av injeksjon av gass
i feltene pa norsk kontinentalsokkel er produsert 180-220
millioner Sm® mer olje og kondensat enn det ville ha blitt
uten gassinjeksjon. Dette er mer enn de samlede oljereser-
vene i Heidrun. Legger vi til eksisterende planer for injek-
sjon av gass, anslar vi at det totalt vil bli utvunnet 270-310
millioner Sm?® mer olje og kondensat, altsa ytterligere
rundt 90 millioner Sm?. I tillegg kommer okte eller akse-
lererte inntekter fordi gassinjeksjonen tillater kontinuerlig
olje- og kondensatproduksjon der produksjonen av ulike
grunner ellers ville ha blitt redusert eller stoppet.

Injeksjon av naturgass gir Norge
270-310 millioner Sm? ekstra olje og kondensat

For a gjore dette anslaget har vi sammenlignet effekten av
gassinjeksjon med det som ville ha vart den alternative
utvinningsmetoden. Det vil i mange tilfeller si vanninjek-
sjon eller i noen tilfeller ingen injeksjon. Dette inneberer
at dersom gassinjeksjonen stanses, vil tapet bli vesentlig
storre enn 90 millioner Sm? olje og kondensat, fordi van-
ninjeksjon ikke er tilgjengelig som alternativ metode pa
flere av feltene.
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Figur 4.8 Historisk gassinjeksjon per felt p& norsk kontinental-
sokkel.
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Figur 4.9 Historisk samlet gassinjeksjon og prognose for fram-
tidig injeksjon pa norsk kontinentalsokkel.

4.8 Utfordringer ved injeksjon og dis-
ponering av naturgass
Det er ingen rene gassfelt pa norsk sokkel. Alle felt som
hovedsakelig inneholder gass har enten en oljesone under
gasskappen, eller et hoyt kondensatinnhold i gassen. Ved
utvikling av en portefelje av slike felt stilles det ekstra
store krav til at rettighetshaverne finner frem til en balan-
sert avveiing mellom utvinning av veeske og gassressurs-
ene. | denne avveiningen kan det vare ulike interesser.
Det kan for eksempel vaere mer lennsomt for enkelte ret-
tighetshavere & selge naturgass tidlig, fremfor & bruke gas-
sen til & opprettholde trykket i reservoaret og dermed fa ut
mer av oljen. Uansett vil effekten av & injisere naturgass
avta utover i tid. For eller senere vil det dermed vare
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De viktigste formene for gassinjeksjon pa norsk
kontinentalsokkel er:

Ikke-blandbar gassinjeksjon. Metoden kan brukes
nar trykk og temperatur i reservoaret er slik at gas-
sen og oljen opptrer som to atskilte faser. Gassen er
lettest, og legger seg over oljen som en gasskappe
og skyver oljen mot produksjonsbrgnnene som
vanligvis er plassert nederst i oljesonen. De stgrste
prosjektene hvor denne metoden blir brukt er pa
Oseberg og Grane.

Blandbar gassinjeksjon. Metoden kan brukes nar
trykk og temperatur i reservoaret gjor at den inji-
serte gassen lgses opp i oljen og oljen flyter lettere.
Dette regnes som en sveert effektiv metode (hay
mikroskopisk fortrengningseffektivitet). De storste
prosjektene hvor denne metoden har veert/blir
benyttet er gassinjeksjonen i Statfjordformasjonen i
Statfjord og i Smarbukk Ser-reservoaret i Asgard.

Terticer gassinjeksjon etter vannflomming. Innebaerer
at gass injiseres i et reservoar etter en lengre
periode med vanninjeksjon. | omrader hvor oljen
ikke er fortrengt av vannet, kan oljen bli fortrengt
av gass slik at den vertikale og horisontale fortreng-
ningseffektiviteten gkes. Metoden er benyttet i
Brentformasjonen pa Statfjord.

Vekslende vann- og gassinjeksjon (VAG). Gass og vann
injiseres vekselvis i samme brgnn. Dette kan skje
under blandbare forhold i reservoaret, slik tilfellet
er pa Snorre, men i de fleste tilfellene skjer det uten
blandbarhet, som vil si at oljen og gassen opptrer
som ulike faser i reservoaret. Effekten er da noe av
den samme som ved tertizer gassinjeksjon, at vann
og gass fortrenger olje fra ulike deler av reservoaret.
En rekke felt pa norsk kontinentalsokkel benytter
denne injeksjonsformen. Under blandbare forhold,
vil i tillegg den mikroskopiske fortrengningseffekti-
viteten gke.

Injeksjon i gass/kondensatfelt for G oke kondensat-
utvinningen. | et gass/kondensatfelt inneholder
naturgassen bade lette komponenter og tyngre
komponenter. Produseres et slikt felt uten injek-
sjon, vil trykket etter hvert falle. Da felles en del av
de tyngre hydrokarbonene i gassen ut i reservoaret
(kondenserer) og kan ikke bli produsert. Dersom
gass blir injiseret, vil trykket holde seg hayt i en
lengre periode og en stgrre andel av kondensatinn-
holdet blir produsert. De storste prosjektene med
denne metoden er pa Sleipner @st og i Smerbukk-
reservoarene pa Asgard.

nedvendig og enskelig & legge om produksjonen.
Tidspunktet for overgang fra den ene fasen til den andre,
blir pavirket av en rekke faktorer, blant annet forventede
markedsforhold for olje og gass.

Statfjord er et eksempel pa et felt hvor det nylig er beslut-
tet & endre produksjonsstrategi. ”’Statfjord senfase” er et
prosjekt for blant annet & produsere tilbake naturgass som
er tidligere til dels er injisert. Gass som i dag er opplest i
oljen, skal frigjeres ved at reservoartrykket senkes. Dette
skal gjeres ved & produsere fri gass og vann. Det vil fort-
satt bli produsert en del olje, men totalmengden blir min-
dre enn med fortsatt injeksjon av gass og vann.

Det vil veere tilsvarende utfordringer knyttet til felt der
oljen ligger under en stor gasskappe. Et sentralt spersmal
vil vaere hvor lenge det er lonnsomt & beholde naturgas-
sen i reservoaret for derigjennom & opprettholde trykket
og fa ut mest mulig av oljen. I mange tilfeller vil produk-
sjon av gass fere til at muligheten for ekstra oljeutvinning
faller vekk. Et eksempel er Troll, som bade inneholder
store mengder olje og gass. Studier viser, dersom andre
faktorer ikke endres, at jo tidligere gass tas ut av Troll
Vest-reservoaret, jo mindre olje vil det vaere mulig & fa ut.
Utfordringen i drene fremover vil dermed vere & fokusere
pa lennsomme tiltak for ekt oljeutvinning, inkludert fort-
satt teknologiutvikling. Samtidig vil det veere avgjerende
at alle mulighetene blir utredet, kvantifisert, verdisatt og
synliggjort slik at de kan holdes opp mot verdiene i en
videre utvikling av gassressursene.

En annen stor utfordring er hvordan forholdene kan legges
til rette for gassinjeksjon i nye, mindre feltutbygginger,
spesielt der ekstra gass utenfra kan bidra til gkt olje- eller
kondensatutvinning. Gass/kondensatfelt kan, i enkelte
tilfeller, tjene pé resirkulering av terr naturgass for & fa

ut mer kondensat. Oljefelt inneholder bade olje og natur-
gass, og injeksjon av egen gass eller gass fra andre felt er
produksjonsscenarier som ma vurderes. Det gir som regel
vesentlig hayere oljeutvinning enn béde trykkavlastning
og vanninjeksjon.

I omrader med mangel pa prosess- eller transportkapasitet
for naturgass er reinjeksjon et godt alternativ for & produ-
sere oljen i feltene. Naturgassen kan eventuelt produseres
senere dersom slik kapasitet blir tilgjengelig. Det kan noen
ganger vaere hensiktsmessig at rettighetshaverne i de ulike
feltene samarbeider om bruken av infrastruktur for gass.
Slike lgsninger krever samarbeid mellom akterer som ofte
har ulike eierandeler i felt og tilherende infrastruktur.
Oljedirektoratet mener det er viktig at rettighetshaverne
utforsker muligheter for denne typen samarbeid slik at den
samlede lennsomheten i prosjektene blir sterst mulig.

4.9 Andre faktorer med betydning for
okt utvinning
Det er gjennomfart en rekke tiltak for gkt utvinning som
har gitt gode resultat pa norsk kontinentalsokkel. For
eksempel boring av nye brenner, flergrensbrenner og
langtrekkende brenner fra eksisterende innretninger. En
del funn neer feltene har fort til nye havbunnsutbygginger
som utnytter ledig prosess- og transportkapasitet. Dette
har skjedd i en periode der oljeprisene har vert under
press, og mange av prosjektene har veert leannsomme selv
med oljeprisforventninger under 10 dollar per fat.

En del tiltak for gkt utvinning pa eksisterende felt er store
prosjekt som krever omfattende modifikasjoner eller nye
innretninger. Slike prosjekt har ofte haye terskelkostnader.
De krever store investeringer og ekte driftskostnader, og
representerer en betydelig risiko de forste arene siden de
okte inntektene kommer flere ar senere. Dette har gjort det
svaert krevende & fa besluttet injeksjon av vann, naturgass,
CO,, N, luft og kjemikalier sa lenge forventningen til
oljeprisen er lav.

Figur 4.10 illustrerer hvor mye olje som er produsert fra
hvert enkelt felt pa norsk kontinentalsokkel, hvor mye
som ventes & bli produsert ut fra dagens vedtatte planer
og hvor store ressurser som vil vaere igjen etter planlagt
avslutning. Det er mye olje igjen i de store feltene, selv de
med hey utvinningsgrad, og det representerer store ekstra
oljevolum dersom utvinningen fra disse feltene kan gkes
ytterligere. En stor del av disse ressursene har heye utvin-
ningskostnader.
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Fram til for fa ar siden 14 selskapenes prisforventninger
gjerne langt under 20 dollar per fat. Terskelkostnadene for
bygging av ny infrastruktur og modifikasjon av innretnin-
ger kan vanskelig forsvares med néverdien en slik prisfor-
ventning gir. Selskapene vil dessuten forlange en risiko-
premie (ekstra gevinst fordi det er en risiko for at noe kan
ga galt og inntektene uteblir for slike prosjekt).

I samme periode har det derfor, med unntak av gassinjek-
sjon pa Grane, ikke vaert gjennomfert prosjekt som krevde
store investeringer i injeksjonsutstyr eller ny infrastruktur
for & frakte injeksjonsmedia til nye innretninger.

Oljeselskapene har hatt forventninger om langsiktige olje-
priser over 20 dollar per fat siden andre halvdel av 2004.
Oljedirektoratet ser klare tegn til mer ambisigse mal for
utvinningen, ikke bare i Norge, men ogsa ute i verden. Det
er relativt god ekonomi i de fleste metodene dersom olje-
prisforventningene eker til over 22-25 dollar per fat. Hoye
oljepriser forer til gkt lonnsomhet for energi- og utvin-
ningsprosjekt i hele verden.

A realisere store investeringsprosjekt for 4 gke utvinnin-
gen fra feltene kan bli en utfordring. Prosjektene kan vur-
deres som mindre kommersielt attraktive, og vil konkur-
rere internasjonalt om mennesker og kapital. Utstrakt sam-
arbeid mellom selskaper og myndigheter har imidlertid
tidligere bidratt til at prosjekt som, for eksempel, Ekofisk
vanninjeksjon, Troll gass injisert i Oseberg (TOGI) og
Troll olje er blitt realisert og har bidratt til betydelig okt
verdiskapning.

Gjenvarende olje etter planlagt nedstengning
Il Gjenveerende reserver
Produsert per 31.12.2004
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Figur 4.10 Fordeling av oljeressursene i henhold til vedtatte planer.
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5 Effektiv drift
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Figur 5.1 Effektiv drift.

5.1 Innledning

Oljedirektoratet er opptatt av at det skapes okte verdier
gjennom forbedret effektivitet i alle faser av virksomhe-
ten. Kostnadene i driftsfasen vil i de kommende arene
utgjore en gkende andel av de totale kostnadene pa norsk
kontinentalsokkel (figur 5.2). I tillegg er flere felt pa norsk
kontinentalsokkel er kommet i en fase hvor produksjonen
faller. Effektivisering av driften kan vare en nokkel til gkt
utvinning fra feltene og fra omkringliggende ressurser.

I denne rapporten fokuseres det derfor pé effektivitet i
driftsfasen.

I begrepet effektiv drift legger Oljedirektoratet vekt pa to
forhold: A legge til rette for framtidig reservetilvekst og
samtidig 4 identifisere og utnytte potensial for reduksjon
av driftskostnader.

For norsk kontinentalsokkel sett under ett er enhetskost-
nadene isolert sett lave, og de vil kun eke moderat utover

Investeringer pa felt i produksjon
60 - = |nvesteringer i nye felt
Driftkostnader
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Figur 5.2 Historikk og prognoser for investeringer og drifts-
kostnader.
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Figur 5.3 Produksjonsprognose og forventet enhetskostnad
for drift (uten CO,-avgift og tariffer).

i tid (figur 5.3). Arsaken til at vi ikke ser en mer markant
okning, er at innretninger med hayest enhetskostnader
etter hvert stenges ned. Tiltak for & gke utvinningen vil
som oftest bare bidra med marginale ekninger i driftkost-
nadene. Tiltakene betinger imidlertid investeringer, og det
er derfor ikke tilstrekkelig & bare ha lave enhetskostnader
for driften.

5.2 Kostnadseffektive myndighetskrav
For at ressursene skal utnyttes mest mulig effektivt er

det viktig at myndighetskrav som stilles til industrien
gjennomferes pd en kostnadseffektiv og fleksibel mate.
Dette inkluderer helhetlige vurderinger av kostnader og
konsekvenser forbundet med & innfri dette kravet. I til-
legg til selve investeringene, ma derfor konsekvenser som
for eksempel utsatt produksjon, gkt vedlikehold og lavere
regularitet tas med i vurderingene.

Myndighetskrav kan resultere i modifikasjonsarbeid pa
innretningene, og kostnadene knyttet til dette bestar av
flere kostnadselement som alle ber innga i beslutnings-
grunnlaget (figur 5.4). Store prosjekt vil kreve nedstenging
av produksjonen i en begrenset periode. I tillegg vil feltene
fra tid til annen stenge ned produksjonen i forbindelse
med sakalt revisjonsstans. I slike perioder vil alle prosjekt
settes i prioritert rekkefolge. Krav fra myndighetene prio-
riteres hoyt, og vil dermed ofte ga pa bekostning av andre
inntektsbringende prosjekt. Det er i tillegg viktig at kra-
vene fra ulike myndighetsorgan koordineres.

Miljegevinster og kostnader — et eksempel

Tradisjonelt er myndighetenes krav til utslippsre-
duksjoner handtert gjennom tillatelser for hvert
enkelt anlegg. | praksis kan det veere vanskelig for
myndighetene & identifisere de mest kostnadsef-
fektive tiltakene. En mate a handtere dette er a
regulere utslippene ved bruk av fleksible virke-
middel, for eksempel omsettelige utslippskvoter.
Eierne av anleggene kan da selv vurdere om det er
billigst & gjennomfare et utslippsreduserende tiltak
eller a kjope utslippskvoter. Figuren viser at ved a
velge de mest kostnadseffektive tiltakene i dette
eksempelet, kan det oppnas betydelige utslippsre-
duksjoner til en begrenset total kostnad. De tiltake-
ne som ma iverksettes for a na utslippsreduksjoner
over 80 prosent, vil imidlertid vaere sveert kostbare
a gjennomfere.

2]
1
|
|
|
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
|
|
|
1
|
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
|
|
1

—_

N

B Kostnad per enhet redusert utslipp
= Kumulativ totalkostnad - 10

(o)}
1

N
1

o

I I I 1 1 1 1 1
0O 10 20 30 40 50 60 70 80 90
Prosent reduksjon utslipp totalt

Mill. kroner per enhet redusert utslipp
S
T
o
Total kostnad (Mrd. kroner)

Figur 5.5 Utslippsreduksjoner, totale kostnader og
enhetskostnader for ulike tiltak. Tiltakene er sortert etter
kostnadseffektivitet.
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Figur 5.4 Eksempel pa de totale kostnadene for et myndig-
hetstiltak fra to ulike innretninger.

5.3 Tilrettelegge for framtidig ressurs-
tilvekst
Den utbyggingslasningen som velges for et felt, setter
rammer for mulighetene for optimal produksjon i ulike
faser av feltets levetid. Normalt blir en utbygging utfor-
met med lavest mulige investeringer i forhold til antatt
behov i platafasen. I mange tilfeller er derfor utbyggingene
lite tilpasset endrede betingelser utover i feltets levetid.
Beslutninger som tas i lopet av design-, utbyggings- og
tidlig driftsfase vil pavirke muligheten for & oppna optimal
produksjon etter platdperioden. Det er derfor viktig & legge
vekt pa behovet for investeringer i driftsfasen og verdien
av a bygge inn fleksibilitet nar innretningene planlegges.
Dette kan ha stor betydning for den totale ressursutnyttel-
sen. Eksempel pé fleksibilitet kan vere 4 tilrettelegge for
muligheten for & bore fra innretningen, ekstra brennslis-
ser, mulighet for & trekke inn flere stigerer, ledig plass og
vektmargin for installasjon av nytt utstyr.

Erfaringene viser at utviklingen pa et felt aldri vil vere
helt i samsvar med de opprinnelige planene. Produksjonen
fra felt som var satt i drift for 1997 har blitt opp mot 50
prosent hagyere enn opprinnelige prognoser tilsa (figur 5.6).
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Figur 5.6 To produksjonsprognoser for felt med produks-
sjonsstart for 1997 og faktisk produksjon fram til 2004 for de
samme feltene.
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Figur 5.7 To prognoser for investeringer i driftsfasen for felt
med produksjonsstart fer 1997 og de faktiske investeringene
fram til 2004 for de samme feltene

Figur 5.7 viser at dette har krevd betydelige investeringer.
Feltutbygginger som har hatt tilstrekkelig fleksibilitet for
tilleggsinvesteringer, har nytt godt av dette gjennom til-
leggsproduksjon ut over det som 14 til grunn for de opprin-
nelige produksjonsplanene.

5.3.1 Effektiv drift eker utvinningen
Driftskostnadene har stor betydning for innretningenes
levetid og dermed ogsé for grunnlaget for lennsomhet i
nye prosjekt pa feltene. Nar et prosjekt skal iverksettes, er
det viktig med trygghet for at infrastrukturen vil veere til-
gjengelig tilstrekkelig lenge. For a fa til effektiv utnyttelse
av infrastrukturen for slike tilleggsressurser er det derfor
avgjerende at det er et kostnadsniva som gir grunnlag for
langsiktig produksjon fra det enkelte felt.

Mye av infrastrukturen i modne omréder av norsk kon-
tinentalsokkel vil vaere operativ i mange ar framover.
Dette er illustrert i figur 5.8, som skisserer levetiden til
innretningene. Levetiden er her basert pa planene for
produksjon av reservene pa feltene. Store omrader lig-
ger innenfor en radius av 50 kilometer fra innretninger
som har planer for produksjon over 20 ar fram i tid. Til
sammen 2,7 milliarder Sm® o.e. olje og gass i form av til-
leggsressurser pa felt, i funn og i prospekt ligger innenfor
dette omradet. Kostnadsreduserende tiltak kan gi lang
levetid, og selv ved lave priser legge grunnlag for fortsatt
langsiktig verdiskaping.

Reduksjon av driftskostnadene uten nye tiltak for ekt
utvinning vil ha liten ressursmessig effekt (figur 5.9).
Reduserte driftskostnader vil likevel ha stor betydning for
feltets lonnsomhet og gjore det enklere & gjennomfere nye
prosjekt.
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Figur 5.8 Omrader for innfasing (50 kilometer radius) rundt
aktuelle felt, sortert etter feltenes gjenvaerende produksjonstid
for de besluttede reservene. Felt med tilhgrende rede omrader
avslutter produksjonen innen 10 ar, gule mellom 10-20 ar og
grenne om mer enn 20 ar.

Dersom alle feltenes levetid forlenges med to ar, med
samme produksjonsniva som det siste planlagte produk-
sjonsér, vil utvinningen fra felt som allerede er i produk-
sjon gke med om lag 80 mill Sm? o.e. Innfasing av nye res-
surser vil gke volumet ytterligere (se ogsa figur 5.9).

Pa kort sikt er en stor del av driftskostnadene vanskelig

a endre. Selv om produksjonen avtar, er det ofte vanske-
lig & redusere kostnadene tilsvarende. Lennsomheten blir
dermed darligere, og sannsynligheten for at nye prosjekt
besluttes blir mindre. Tiltak som gker utvinningen har som
oftest bedre lennsomhet nar de settes i verk tidlig. I slutt-
fasen har tiltakene ofte marginal lennsomhet sammenlig-
net med andre prosjekt.
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Figur 5.9 Eksempel som viser utviklingen av salgsinntekter,
driftskostnader og levetid med og uten reduksjoner i drifts-
kostnadene og med og uten utbygging av nye reserver.

5.4 Reduksjon av driftskostnader
Innretningene pa norsk kontinentalsokkel er skreddersydd
for sitt felt. Dette medferer at det er vanskelig & foreta
direkte sammenligninger av driftskostnadene pé de ulike
feltene. Likevel er det enkelte generelle forhold og funk-
sjoner som styrer innretningenes driftskostnader. Basert
pa innrapporterte data for 2004 fra alle innretningene pa
kontinentalsokkelen, har Oljedirektoratet gjort en studie
for & identifisere disse driverne. De viktigste kostnadsdri-
verne har blitt identifisert og vurdert sammen med tek-
niske data og produksjonsdata for innretningene. Analysen
er gjort pa et overordnet niva. Det vil derfor finnes andre
kostnadsdrivere som er viktige for enkelte innretninger pa
grunn av utstyret pa innretningen, grunnforhold, reser-
voarforhold og sa videre. Sammenligningene som er gjort
viser ogsa at det er stor spredning i resultatene, og gir iso-
lert sett ikke et fullstendig bilde av hvor stor ssmmenhen-
gen mellom driftskostnadene og de forskjellige driverne
er. Parametrene som er studert, og graden av sammenheng
med nivéet pa driftskostnadene, er vist i figur 5.10.

Bemanningsniva og produksjonsteknisk kapasitet har
som ventet klar ssmmenheng med driftskostnadsnivéet.
Studien viser ogsé at det er en sammenheng mellom fel-
tenes arlige investeringer i driftsfasen og driftskostnader
i det samme éret (figur 5.11). Dette indikerer at investe-
ringer medforer generelt storre aktivitet og storre bruk av
stotteaktiviteter som ledelse (offshore og onshore), drift
offshore, driftsstette land, logistikktjenester, catering og
sé videre.

Det vil veere rimelig 4 anta at nye innretninger har lavere
driftskostnadsnivé enn eldre. Analysen viser imidlertid
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Figur 5.10 Korrelasjon mellom driftskostnader og ulike para-
metere.
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Figur 5.11 Sammenhengen mellom driftskostnader og inves-
teringer i driftsfasen.
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ingen klar sammenheng mellom innretningenes alder og
storrelsen pé driftskostnadene, pé tross av at bemannings-
nivéet vanligvis er lavere pd nye innretninger enn pa eldre.
Noe av forklaringen kan vaere at de eldste innretningene er
oppgradert jevnlig og endret driftsfilosofi.

Bemanningsnivéaet pd norske innretninger er gjennomga-
ende hoyt. Konkraft skriver dette i studien “Kartlegging
av kostnadsbildet pa norsk kontinentalsokkel” (2004):
“Analysen viser at innretninger pé norsk kontinentalsokkel
har betydelige variasjoner (figur 5.12). Enkelte plattformer
har like lav bemanning som sammenlignbare innretninger
pa andre sokler. Andre plattformer pa norsk kontinental-
sokkel ligger imidlertid mer pa nivd med innretninger i
lavlennsomréder som Asia og Afrika. Britiske plattformer
har ogsé en stor variasjon i bemanningsniva, men ligger
gjennomsnittlig noe lavere enn norske plattformer.”
Kostnadene knyttet til driftspersonell utgjor en stor andel
av de totale driftskostnadene. Konkraft ansldr i samme
rapport at andelen er pd 65 prosent. Oljedirektoratets ana-
lyse, viser ogsa en klar sammenheng mellom bemannings-
niva og driftskostnadsniva.(figur 5.13)

For a redusere driftskostnadene, vil derfor en av de vik-
tigste utfordringene vaere 4 ha tilstrekkelig fleksibilitet i
driftsorganisasjonen slik at arbeidsomfanget og beman-
ningen kan tilpasses utviklingen og behovene pa feltet.

Det er en sarlig utfordring nar produksjonen pa feltene
gar av platd.

I figur 5.14 er feltene pé norsk kontinentalsokkel grup-
pert etter kompleksitet basert pa produksjonskapasitet
og investeringsniva i driftsfasen. Det er store forskjeller
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Figur 5.13 Sammenhengen mellom driftskostnader og beman-
ning pa feltene pa norsk kontinetalsokkel.
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Figur 5.14 Driftskostnader (2004) for innretninger gruppert etter

teknisk kompleksitet. De store og mest kompliserte innretningene lig-

ger mot venstre og de sma og minst kompliserte mot hgyre i figuren.

i driftskostnadsnivaet mellom feltene, selv innenfor felt
med samme kompleksitet. Feltspesifikke forhold, og der-
med den skreddersydde designen, er noe av arsaken til
disse forskjellene. Studien indikerer at muligheter for &
redusere kostnadene er utnyttet i ulik grad pa feltene. For
a illustrere potensialet for reduksjoner i driftskostnadene,
er driftskostnadsnivaet sammenlignet med internasjonal
”best practice”. For et representativt utvalg av atte innret-
ninger, er det estimert en "best practice”-driftskostnad.
Sammenliknet med de faktiske driftskostnadene, indike-
rer studien et potensial for kostnadsreduksjoner pa rundt
30 prosent, kun ved & utnytte erfaringer fra andre felt
(figur 5.15).

Dersom potensialet ved bruk av nye utstyrstyper, nye
arbeidsmetoder og ny kommunikasjonsinfrastruktur blir
fullt utnyttet, er det grunn til & anta at det samlede poten-
sialet for kostnadsreduksjon er betydelig sterre (figur 5.15).

30 prosent reduksjon av driftskostnadene pa alle felt, ut
feltenes levetid, vil gi en innsparing pé cirka 115 milli-
arder kroner (udiskontert) i perioden fram til 2020 (figur
5.16). Da har vi ikke regnet med mulige gkte inntekter fra
gjennomfering av nye prosjekt.

Gjennomferingen av kostnadsreduserende tiltak vil vere
pavirket av prioriteringer og innsats, ikke minst fra ope-
rateren. Effektiviseringstiltakene kan vare krevende a
gjennomfore ikke minst dersom disse innebzrer storre
endringer i driftsmodellen, flytting av arbeidsopera-
sjoner til land eller eventuelle bemanningsreduksjoner.
Gevinstene ved dette kan i noen tilfeller synes smé der-
som operaterandelen er liten, ikke minst nér ogsa skat-
tesatsen er hay.

5.4.1 Tiltak som kan forbedre drifts-
effektiviteten

Driftsfilosofien for et felt omfatter produksjon, krav til

regularitet, vedlikehold, bemanning og hvilke oppgaver

som skal utferes pa feltet.

Driftsfilosofien pavirkes av en rekke forhold, og etableres
vanligvis ut fra nivaet pa platdproduksjonen. Rutinene for
driften baseres dermed pa vesentlig hayere produksjon
enn mot slutten av feltets levetid. Da kan det veere natur-
lig & vurdere om den eksisterende driftsfilosofien fortsatt
er optimal.

En tilpasning av driftsfilosofien kan innebere alt fra min-
dre justeringer i forhold til arbeidsoppgaver og vedlike-
hold, til helt nye mater & drive feltet eller innretningen pa.
Eksempel pé dette er innforing av ulike element av e-drift
eller & overfore driftsoppgaver til utstyrsleveranderer eller
kontrakterer.

30 %

Faktisk Potensial ved Videre
gjennomsnitt  "best practice” potensial

Figur 5.15 Anslatt potensial for reduksjon av driftskostnader
pa norsk kontinentalsokkel basert pa et beregnet gjennomsnitt
av dagens beste praksis. Det er ogsa indikert et ytterligere
potensial for reduksjon.
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Figur 5.16 Akkumulert gkning i kontantstrem med en reduk-
sjon i driftskostnader pa 30 prosent.
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Frigg - et eksempel

Hgsten 2004 stengte Friggfeltet ned etter 27 ars
produksjon. Dette var et av de forste feltene som
ble satt i produksjon pa norsk sokkel, og pa neds-
tengningstidspunktet var fire plattformer i drift.

Pa begynnelsen av 1990-tallet var det klart at pro-
duksjonen gikk drastisk ned, og at nedstengnings-
tidspunktet kun 13 fa ar frem i tid dersom kostna-
dene for & drive feltet ikke ble redusert.

En omfattende omlegging av bade organisasjonen
og driftsfilosofien fra og med 1997 bidro til at feltet
produserte frem til h@sten 2004, og at produksjo-
nen var lennsom helt ned til et niva pa 1 million
Sm3 gass per dag. Driftskostnadene var da redusert
med omkring 40 prosent i forhold til begynnelsen
pa 1990-tallet. Det siste aret var den gjennomsnitt-
lige produksjonen 4,6 millioner Sm3 per dag, og
den tekniske kostnaden 4,1 dollar per fat.

Noen interessante hovedtrekk fra omleggingen kan
veere verdt 8 bemerke:

e Utstrakt bruk av teknikere og ledere pa plattfor-
mene direkte i endringsprosjektet

e Lav fast operasjonell bemanning med integrerte
team og direkte ansvar - eliminering av ferstelinje
supervisor (omlegging til fagspesialist uten perso-
nalansvar)

e Overgang til kampanjebasert vedlikehold etter
en kritikalitetsvurdering (15-20 prosent forbedret
effektivitet)

e Systematisk gjennomgang av alt utstyr pa innret-
ningene ut fra betydningen for driften. Overfladig
utstyr ble stengt ned og til en viss grad fjernet.

e Omlegging av vedlikeholdsfilosofien fra hoved-
vekt pa forebyggende til stgrre andel behovsstyrt
og korrigerende vedlikehold, basert pa utstyrets
viktighet.

| tillegg har utsetting av vedlikeholdet til kontrakte-
rer i 2001 bidratt til fokus pa:

o Sterkere samarbeid med leverandgrer og utvik-
ling av kompetanse hos kontrakterene

e Insentivbaserte kontrakter med kontraktgrene

Kilde: Total E&P Norge AS

Mange tiltak kan gjore driften av feltene mer effektiv.

I enkelte ssmmenhenger er det ngdvendig & foreta store
endringer i infrastrukturen, i form av nedstenging, ombyg-
ging eller installasjon av nye innretninger. God effekt kan
ogsa oppnas med mindre tilpassinger, som & stenge ned
eller bytte ut gammelt utstyr, eller & oppgradere eksiste-
rende utstyr. For noen innretninger kan lgsningen vere a
introdusere nye driftsmodeller gjennom innfering av e-
drift, flytting av arbeidsoppgaver til land, fjernstyring og
automatisering eller overfering av driftsoppgaver til kon-
trakterer. Enkle justeringer i driftsfilosofien, for eksempel
i forhold til vedlikehold og krav til regularitet, vil ogsa
bidra i positiv retning.

Hvilke tiltak som egner seg for de ulike feltene, er av-
hengig av mange faktorer, for eksempel ressursene i
omradet og feltets levetid.

5.4.1.1 Justeringer 1 vedlikeholdsstrategi
Vedlikehold, som er en vesentlig del av driften pa en
innretning, krever at visse minimumskriterier mé oppfyl-
les for & kunne opprettholde driften. Viktigst er & ivareta
sikkerheten for mennesker og ytre miljo. Den tekniske
tilstanden pa innretning og utstyr og mal for regularitet
avgjor hvilket vedlikeholdsniva som kreves.

Behovet for vedlikehold gker nar utstyret eldes. Men redu-
serte krav til regularitet og fjerning av overfledig utstyr
kan bidra til & redusere omfanget.

Vedlikehold blir hovedsakelig gjennomfort ut fra tre ulike
strategier; regelmessig vedlikehold i henhold til en oppsatt
plan, vedlikehold ved behov og vedlikehold for & gjenopp-
rette den tekniske tilstanden nar utstyret svikter. Det kan
vere optimalt & ha ulik vedlikeholdsstrategi for ulike deler
av anlegget. Ved a vurdere strategien opp mot den fasen
feltet er 1, kan det veere mulig a redusere vedlikeholdskost-
nadene betydelig.

Vedlikeholdsstrategien endres normalt nar innretningen
narmer seg nedstengning. Resultatet av mindre vedlike-
hold kan bli at innretningen ikke har god nok teknisk
tilstand til & fortsette driften etter det planlagte nedsteng-
ningstidspunktet. Dette kan bli et problem dersom produk-
sjonsforutsetningene endrer seg eller dersom prisforutset-
ningene gjor fortsatt produksjon lennsom.

Ulike vedlikeholdsstrategier

Forebyggende vedlikehold baseres som regel pa
leverandgrens generelle erfaringer med utstyret og
utfgres med faste intervaller. Frekvensen settes av
leverandgren.

Tilstandsbasert vedlikehold innebaerer at utstyrets
tilstand felges opp via overvaking. Vedlikeholdet
gjennomfares for det oppstar feil som ferer til stans
av utstyret eller av driften. Overvaking av tilstan-
den vil kunne utferes fra land. En omlegging fra
forebyggende til mer tilstandsbasert vedlikehold
kan redusere kostnadene for frakt og opphold til
havs for vedlikeholdspersonell og gjere det lettere
a sammenlikne like problemstillinger pa forskjellige
innretninger.

Korrigerende vedlikehold er vedlikehold som settes i
verk etter at en feil har oppstatt. Denne strategien
benyttes normalt for utstyr som ikke er kritisk for
produksjonen.

5.4.1.2 Regularitet

Regularitet er et mal for hvor stor del av tiden et anlegg

er i drift. Normalt er malet hgyest mulig regularitet for &
sikre haoy produksjon. Hoy regularitet har imidlertid en
kostnad, og det kan vere naturlig & vurdere om det er ned-
vendig med like hey regularitet nar produksjonen avtar.
Heoy regularitet vil ofte bety at innretningen har flere like
utstyrskomponenter (redundans) som ma vedlikeholdes.

Ved optimalt tilpasset regularitet, kan behovet for

utstyr pa innretningen reduseres. Behovet for overva-
king, vedlikehold og reservedelslager blir ogsa mindre.
Arbeidsomfanget kan dermed reduseres og driftskostna-
dene blir lavere.

5.4.1.3 Driftsmodeller

En kritisk gjennomgang av driften pa et felt ber ogsa
inkludere en gjennomgang av selve driftsmodellen. Som
eksemplet fra Frigg viser, kan overgang fra forebyggende
til behovsstyrt og korrigerende vedlikehold redusere
bemanningsbehovet.

I enkelte tilfeller er ansettelse i et operaterselskap knyttet
til arbeid pa en bestemt innretning. Det fremmer i liten
grad fleksibilitet i forhold til effektiv bruk av personell.
For a eke fleksibiliteten, kan en mulighet veere & benytte
samme strategi som i service- og kontrakterselskapene,
der personellet ikke er knyttet til bestemte innretninger.

Dette vil kunne bidra til & utvikle smidigere og mer til-
passede organisasjoner som til enhver tid stér i forhold til
arbeidsomfanget.

Fordelingen av oppgaver og ansvar mellom operater og
kontrakter kan bidra til hayere effektivitet. Det finnes

fa sakalte “’serviceoperatarer” pa norsk kontinentalsok-
kel, men pa britisk side av Nordsjgen benyttes ordningen
med ”Duty Holder”. I tillegg til den tradisjonelle kon-
traktsformen, der oljeselskapet betaler kontrakteren for
arbeid, reservedeler og forsyningstjeneste etter faste rater,
benyttes det en insentivbasert modell. Serviceoperateren
og oljeselskapet i fellesskap opp prestasjonskriterier der
serviceoperateren gis frihet til & styre med disse kriteriene
som verkt@y.

5.4.1.4 E-drift

Med e-drift mener vi her nye driftsformer hvor informa-
sjonsteknologien gjor det mulig & benytte sanntidsdata
blir utnyttet til & oppna bedre og raskere beslutninger.
Sanntidsdata vil si informasjon som blir oppdatert i
samme gyeblikk som data oppstar. Slik far personell

pa land og ute pa feltet tilgang til informasjon. Nér alle
har samme informasjon samtidig, for eksempel bore- og
brenndata, prosessinformasjon eller informasjon om
drifts- og vedlikeholdsparametere, kan landorganisasjonen
gi stotte til innretningen raskt og effektivt.

Oljedirektoratet mener at det ligger et stort potensial for
okt verdiskaping i at oljenaringen utnytter datastremmen
bedre gjennom 4 tilpasse organisasjoner og arbeidsformer
til mer integrert og tverrfaglig arbeid. Nar ulike faggrup-
per far mulighet til & jobbe integrert pa et oppdatert fak-
tagrunnlag, gir det grunnlag for raskere og bedre beslut-
ninger. Flere store operatarselskap pa norsk sokkel har na
definert dette som et strategisk satsingsomréde.

Innfering av samhandlingsrom er en del av utviklingen.
Her sitter forskjellige faggrupper sammen, bade fysisk i
samme rom og pa ulike steder ved hjelp av teknisk utstyr.
Samhandlingen mellom hav og land, og mellom operater
og leverander foregar i stor grad ved hjelp av datasystem.
Da kan problemstillinger diskuteres og beslutninger fattes
raskere, uavhengig av geografisk plassering,
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Mulighetene for bedre utnyttelse av tilgjengelige data
er mange gjennom en effektiv digital infrastruktur.
Kombinasjonen av tilgang til sanntidsdata og historiske
data, og en stadig ekende kapasitet for dataprosessering
og visualisering, gir sammen med nye arbeidsprosesser
muligheter for a optimalisere driften av feltene.

Effektiv bruk av informasjonsteknologi kan ogsa gi
gevinst 1 forbindelse med planlegging av vedlikehold. Det
apner for bedre prioritering av oppgaver og optimalisering
av bemanningsnivéet offshore. Fjernovervéking av teknisk
tilstand pa utstyr offshore, for eksempel utfort av utstyrs-

leveranderen, kan bade gjore det lettere & velge preventive
tiltak og gi bedre kontroll med nér vedlikehold mé utferes.
Det er tatt i bruk flere steder norsk kontinentalsokkel.

Oljedirektoratet har tatt et initiativ for 4 paskynde innfo-
ring av e-drift ved & etablere E-driftsforum. Her inviteres
alle relevante akterer for & diskutere erfaringer, muligheter
og utfordringer.

Mer informasjon om e-drift og E-driftsforum finnes pa
http://www.npd.no/Norsk/Emner/E-drift/

6 Ressurs-
klassifisering

For a holde regnskap med petroleumsmengdene pé kon-
tinentalsokkelen er det nedvendig & ha gode system til &
klassifisere disse etter. Det er viktig med enkle og gode
definisjoner av ulike typer av petroleum. Ressursene mé
kunne grupperes i forhold til den modenhetsgrad de tilhg-
rer nar det gjelder utforskning, planlegging og utvinning.
Oljedirektoratet har gjennom arene hatt flere ulike klas-
sifikasjoner. Systemene har etter hvert blitt mer detaljerte
og fokuserte for & kunne vaere gode redskap til & holde
oversikten over ressursene og til & veere grunnlag for
ulike analyser.

Det finnes mange ulike system i bruk i dag, bade nasjona-
le og internasjonale system, som reflekterer ulike tradisjo-
ner. Dette vanskeliggjor kommunikasjon internasjonalt og
sammenstilling av data globalt. Det er forst i disse dager
at det er utformet et system som harmoniserer de ulike
systemene; UNFC (se nedenfor). Dette kapitlet tar for

seg Oljedirektoratets klassifikasjon samt to av de viktig-
ste internasjonale klassifikasjonene. Oljedirektoratet har
pa ulike mater vaert bidragsyter til utviklingen av begge
disse systemene.

Ressurser og reserver er de to mest sentrale begrepene
som benyttes nar vi snakker om petroleumsmengder.
Begrepene er imidlertid ikke entydige, og betydningen av
begrepene vil variere mellom de ulike nasjonale og inter-
nasjonale klassifikasjoner'.

Ressurser omfatter alle petroleumsmengder. Tilstedevceer-
ende ressurser, ogsé kalt ressurser opprinnelig til stede, er
petroleumsmengder som er beregnet & vaere til stede i en
forekomst for produksjonen starter. Betingede ressurser

er paviste, utvinnbare mengder som vi antar kan utvinnes,
men der utvinning ennd ikke er besluttet av rettighetsha-
verne. Det kan gjensté bade tekniske og kommersielle vur-
deringer for en beslutning om utvinning kan fattes.

Reserver omfatter gjenvaerende, utvinnbare, salgbare
petroleumsmengder i felt og prosjekt der utvinning er
besluttet. Dersom det ikke er tatt beslutning om utvin-
ning, er de paviste petroleumsmengdene ikke reserver
men betingede ressurser. Reserver er altsa en undergruppe
av ressurser.

6.1 Oljedirektoratets klassifikasjon
Oljedirektoratets gjeldende klassifikasjon har veert i bruk
siden 2001. Systemet omfatter de totale utvinnbare petro-
leumsmengdene, bade paviste og uoppdagede. Anslagene
over tilstedevarende ressurser omfattes ikke av dette sys-
temet. Ettersom utvinningen av petroleum skjer gjennom
industrielle prosjekter, har det vaert lagt vekt pa at klassifi-
seringen skal kunne folge utviklingen av disse. Et felt kan
bli bygd ut i flere trinn og vil derfor omfatte flere prosjekt.
Disse har ulik grad av modenhet nar det gjelder planleg-
ging, utbygging og produksjon. Oljedirektoratets system
klassifiserer derfor petroleumsmengdene i de enkelte pro-
sjektene etter deres modenhet i forhold til utvinningen.

Klassifikasjonen er inndelt i tre klasser: reserver, betinge-
de ressurser og uoppdagede ressurser (figur 6.1). Reserver
omfatter de gjenvaerende petroleumsmengdene som er
besluttet for utvinning av rettighetshaverne og som myn-
dighetene har godkjent utbyggingsplan for. Med litt andre
ord kan vi ogsa si at reserver er de gjenvaerende mengder
i besluttede prosjekter som kan utvinnes med dagens
teknologi og under néverende ekonomiske forhold og
rammebetingelser. Betingede ressurser er de utvinnbare
mengdene som er funnet, men som det enna ikke er tatt

"I naeringen brukes det ogsa noen engelske benevnelser, som for mange
har en helt bestemt betydning, og som ikke har fatt norske oversettelser.
Et eksempel er ”Proved reserves” som er et begrep som fra gammelt av
er utviklet i USA. Det brukes serlig i forbindelse med selskapenes rap-
portering til bersmyndighetene (SEC-reglene). Proved reserves utgjer
den begrensede del av reservene som kan verifiseres gjennom direkte
observasjoner i brenner og ved bruk av ulike testemetoder. ”Proved
reserves”-anslag har forst og fremst betydning for investorer og eiere
som grunnlag for verdisetting av selskapene. I forhold til reserveansla-
gene som selskapene rapporterer til Oljedirektoratet, utgjer proved
reserves konservative anslag, ofte omkring 70-75 prosent av anslaget.
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Figur 6.1 Oljedirektoratets klassifikasjon av petroleumsressursene.

beslutning om og som ikke er godkjent utbygd. Betingede
ressurser omfatter ogsa ressurser knyttet til prosjekt for
okt utvinning som ikke er besluttet pa felt i produksjon.
Uoppdagede ressurser er, som navnet sier, de petroleums-
mengdene som vi anslér at vi kan finne ved fortsatt leting,
og som deretter kan utvinnes. Det som er produsert, solgt
og levert, utgjor historisk produksjon. Dette er strengt tatt
ikke en klasse, og det er heller ikke del av reservene.

Hver klasse deles inn i ulike kategorier etter prosjektenes
status, sakalte prosjektstatuskategorier. Disse tjener som
nyttige “beholdere” for prosjekt som har lik status nar

det gjelder planlegging eller utbygging. Kategoriene har
ogsa vist seg a vaere nyttige for vurderinger og analyser av
grupper av prosjekt, eller for eksempel for & vurdere hele
den norske portefeljen av funn.

Mer informasjon om Oljedirektoratets klassifikasjon finnes
pa Oljedirektoratets hjemmeside:
http://www.npd.no/regelverk/r2002/frame_n.htm

6.2 SPE/WPC/AAPGs klassifikasjon av
petroleumsressurser
Gjennom 1980- og 90-tallet ble det gjort en betydelig
innsats av ulike faglige organisasjoner for & utvikle en
hensiktsmessig klassifikasjon for petroleum. Gjennom et
felles arbeid publiserte Society of Petroleum Engineers
og World Petroleum Congress en klassifikasjon av reser-
ver i 1997. Dette arbeidet ble viderefort i samarbeid med

American Association of Petroleum Geologists og i 2000
ble et system for klassifisering for de totale petroleums-
ressursene, kjent som SPE/WPC/A APG-klassifikasjonen
(figur 6.2), publisert. Systemet har store likhetstrekk

med Oljedirektoratets klassifikasjon, som blant annet

ble brukt som en referanse i arbeidet, og det er basert pé
samme filosofi om modning av ressurser fram mot utvin-
ning. Systemet tar utgangspunkt i de tilstedeveerende
mengdene, og deler disse inn i oppdagede og uoppdagede
mengder. Hovedklassene er de utvinnbare mengdene, som
omfatter reserver, betingede ressurser, og prospektive
ressurser. | tillegg til disse klassene omfatter systemet
produserte mengder og mengder som ikke lar seg utvinne,
det vil si de mengdene som av fysiske, tekniske eller ako-
nomiske arsaker blir tilbake i bergartene etter at produk-
sjonen er avsluttet.

Klassene langs den vertikale aksen gjenspeiler den eko-
nomiske risikoen, eller modenheten, pd samme méte som

i Oljedirektoratets system. I tillegg viser den horisontale
aksen graden av sikkerhet i observasjonen av petrole-
umsmengdene. For reserver er dette angitt ved “proved”,
”proved plus probable”, og ”’proved plus probable plus pos-
sible”, der ”proved” er det sikreste og mest konservative
anslaget. Betingede ressurser og prospektive ressurser inn-
deles i lavt, best og heyt estimat.

P& samme mate som i Oljedirektoratets system, kan SPE/
WPC/A APG-klassifikasjonen inndeles i prosjektstatuska-
tegorier og med det brukes som et verktoy for portefolje-
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Figur 6.2 SPE/WPC/AAPGs klassifisering av petroleums-
ressurser.

handtering. SPE/WPC/A APG-klassifikasjonen er i fram-
marsj og stadig flere land tar systemet i bruk. Ogsé en del
oljeselskap har begynt & bruke systemet. SPE har utarbei-
det omfattende retningslinjer for beregning av petroleums-
mengder og bruk av klassifikasjonen.

Mer informasjon kan finnes pa:
http://www.spe.org/spe/jsp/basic/0,,1104_1730,00.html

6.3 FNs rammeklassifisering for energi-
og mineralressurser (UNFC)
Pa begynnelsen av 90-tallet tok Russland initiativ overfor
FN om & utvikle en internasjonal klassifikasjon for kull
og mineraler. Dette skjedde blant annet fordi det var et
behov for & kunne formidle informasjon om ressursmeng-
der og potensial til internasjonale selskap og investorer.
1 1997 anbefalte FNs Economic and Social Commission
(ECOSOC) at denne klassifiseringen, som har navnet
United Nations Framework Classification for Reserves/
Resources — Solid Fuels and Mineral Commodities, skulle
bli tatt i bruk av FNs medlemsland. Fram til i dag er syste-
met benyttet i mer enn 60 land.

12001 ble det satt i gang et arbeid for & harmonisere klas-
sifiseringen av petroleum og uran med klassifiseringen av
kull og mineraler. For petroleum ble det sarlig lagt vekt
pa SPE/WPC/A APG-klassifikasjonen og den klassifika-

sjonen som er utviklet i Russland. Dette resulterte i at det
ble utviklet et nytt system, United Nations Framework
Classification for Fossil Energy and Mineral Resources
(UNFC). ECOSOC anbefalte i juli 2004 at det nye sys-
temet skulle tas i bruk i medlemslandene og av interna-
sjonale organisasjoner. Etter at UNFC ble lansert, har det
vert stort fokus pa systemet som en mulig erstatning for
eksisterende system, serlig etter mediaoppmerksomhet
vedrarende enkelte oljeselskaps rapportering til barsen.

UNFC benytter tre kriterier som basis for klassifiseringen:
“Economic and commercial viability” (E), “Field project
and feasibility” (F) og “Geological knowledge” (G) (figur
6.3). Dette vil framstd som et tredimensjonalt system med
en E-akse, en F-akse og en G-akse.

Tilsvarende kriterier er brukt direkte eller indirekte ogsa i
andre klassifiseringssystemer. For eksempel vil ”Field pro-
ject and Feasibility”-aksen i UNFC kunne sammenliknes
med rekken av prosjektstatuskategorier i Oljedirektoratets
klassifikasjon. P& denne maten kan mange av de viktigste
klassifikasjonene sammenliknes med og harmoniseres
med UNFC.

Hvert av disse kriteriene deles sa inn i hovedkategorier:

El Economic
E2 Potentially Economic
E3 Intrinsically Economic

F1 Justified Development and/or Production Project
F2 Contingent Development Project
F3 Project Undefined

Gl Reasonably Assured Geological Conditions
G2 Estimated Geological Conditions

G3 Inferred Geological Conditions

G4 Potential Geological Conditions

F G E: Economic axis
\ F: Feasibility axis
G: Geological axis
Figur 6.3 Hovedkriteriene i UN Framework Classification for
Energy and Mineral Resources (UNFC).
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Petroleumsmengdene blir klassifisert som en kombinasjon
av E-, F- og G-kategorier. Hver kategori kan inndeles i
underkategorier ved behov. Dette gjelder i forste rekke E-
og F-aksene. Videre oppdeling eker imidlertid kompleksi-
teten og ber brukes med forsiktighet.

Posisjonen innenfor systemet er entydig bestemt nar
kategoriene refereres i alfabetisk rekkefalge: E-F-G.
Kategoriene er nummerert, der 1" angir det beste. For
eksempel vil mengdene som tilsvarer El, F1, G1 angis som
111. Grafisk kan dette framstilles som en samling kuber
som viser alle mulige kombinasjoner av E-, F- og G-kate-
goriene (figur 6.4).

I UNFC benyttes ikke begrepene “reserver” og “ressurser”
i definisjonene, nettopp for & unnga problemer som matte
oppsté pa grunn av ulik bruk og oppfatning av begrepene.
Slik framstdr UNFC som et globalt og enhetlig system.
Det arbeides nd med a lage retningslinjer for bruken av
UNEFC for petroleum.

Figur 6.4
UNFC inndelt i hovedkategorier.
De lyse kubene er lite benyttet eller ikke relevante.

UNFC vurderes né for bruk i en rekke sammenhenger,
blant annet som grunnlag for rapportering av ressurser
til ulike internasjonale organisasjoner. Det arbeides med
a utvikle et nytt regelverk for finansiell rapportering for
virksomhet som omfatter utvinning av ressurser, sakalte
“extractive industries”, som ogsé omfatter petroleumsin-
dustrien. UNFC er en av klassifikasjonene som vurderes
til dette formalet.

For selskap, myndigheter og allmennheten vil det vaere
en stor fordel at en felles klassifikasjon legges til grunn.
Oljedirektoratet har ikke tatt stilling til pa hvilken mate
dette skal fa innvirkning pé vére egne rapporteringsruti-
ner, men bidrar aktivt i utformingen av systemet. Et slik
system forenkler kommunikasjonen og vil ogsa redusere
behovet for & vedlikeholde mange parallelle system og
databaser.

Mer informasjon om UNFC kan finnes pa:
http://www.unece.org/ie/se/pdfs/UNFC/UNFCemr.pdf

7 Begrep og
definisjoner

Arealavgift: Arlig avgift som rettighetshaverne pa norsk
sokkel betaler til staten for hver kvadratkilometer av
omradet som omfattes av en utvinningstillatelse. Avgiften
innkreves med hjemmel i pl §4-9, 2.ledd.

Assosiert gass: Naturgass opplest i olje.

Avgrensningsbrenn: Letebronn som bores for & bestem-
me utstrekning og sterrelse av en petroleumsforekomst
som allerede er pévist av en undersekelsesbronn.

Avslutningsplan: Plan som skal legges frem for myndig-
hetene av rettighetshaver for en tillatelse til utvinning eller
en tillatelse til anlegg og drift av innretninger for transport
og for utnyttelse av petroleum utloper eller oppgis, eller
bruken av en innretning endelig oppherer. Planen skal
omfatte forslag til fortsatt produksjon eller nedstengning
av produksjon og disponering av innretninger.

Betingede ressurser: Utvinnbare petroleumsmengder som
er pavist men som det enné ikke er tatt beslutning om og
gitt tillatelse til & utvinne.

Blokk: Geografisk inndelingsenhet som brukes i petrole-
umsvirksomheten pa kontinentalsokkelen. Sjgpomrédene
innenfor kontinentalsokkelens yttergrense inndeles i blok-
ker med en storrelse pd 15 breddeminutter og 20 lengde-
minutter, med mindre tilstotende landomréder, grenser
mot andre staters kontinentalsokler eller andre forhold
tilsier noe annet.

Boreprogram: Beskrivelse som inneholder brenn-/brenn-
banespesifikke opplysninger om planlagt bore- og brenn-
aktivitet.

Borerigg: Boretarn, nedvendig maskineri og tilleggsutstyr
som brukes ved boring etter olje eller gass pa land eller fra
en boreinnretning til havs.

@

Broenn: Hull som bores for & finne eller avgrense en petro-
leumsforekomst og/eller for & produsere petroleum eller
vann til injeksjonsformal, injisere gass, vann eller annet
medium, eller kartlegge eller overvake brennparametere.
En brenn kan besta av en eller flere brennbaner og kan ha
ett eller flere endepunkt.

Brennbane: Betegner brennens beliggenhet fra et ende-
punkt til brennhodet. En brennbane kan besta av ett eller
flere brennspor.

Brennspark: Tap av brennkontroll, ukontrollert tilbake-
stremning av boreveaske. Tillgp til utblasing pa grunn av
at brennen tar inn gass, olje eller vann.

Brennspor: Den delen av brennbanen som strekker seg
fra et utboringspunkt pé eksisterende brennbane til nytt
endepunkt for brennen.

CNG (Compressed Natural Gas): Internasjonal beteg-
nelse for naturgass under trykk i tanker.

CO,-avgift: Avgift som betales for brenning av petroleum
og utslipp av naturgass pa innretninger som nyttes i for-
bindelse med utvinning eller transport av petroleum, jf.
CO,-avgiftsloven.

E-drift: E-drift betegner en driftsform der en gjor nytte
av de mulighetene ny og forbedret informasjonsteknologi
gir gjennom & utnytte tilneermet sanntidsdata til & oppna
bedre og raskere beslutninger.

EOR (Enhanced Oil Recovery): Begrepet blir brukt
om avanserte metoder for & redusere restoljemetningen i
reservoar.

Fakling: Kontrollert, sikkerhetsmessig brenning av gass.

Fast innretning: Innretning som er permanent plassert pa
feltet, det vil si i feltets levetid. Produksjonsskip omfattes
av denne definisjonen ettersom de er ment & vere perma-
nent plassert pa feltet.
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Fat olje: Amerikansk rommal. 159 liter

Felt: Ett eller flere funn samlet som rettighetshaverne har
besluttet & bygge ut, og som myndighetene har godkjent en
plan for utbygging og drift (PUD) for, eller som det er gitt
PUD-fritak for.

Flyttbar innretning: Innretning som ikke er ment & vare
permanent plassert pa feltet i feltets levetid, for eksempel
boreinnretning og brennintervensjonsinnretning, jf veiled-
ningen til rammeforskriften § 3.

Flergreinsbrenn: Bronn som bores for & produsere og/
eller injisere fra flere brennbaner samtidig.

Funn: En petroleumsforekomst, eller flere petroleumsfo-
rekomster samlet som er oppdaget i samme brenn, og som
gjennom testing, provetaking eller logging er sannsynlig-
gjort & ha bevegelig petroleum. Definisjonen omfatter bade
kommersielt og teknisk funn. Funnet far status som felt,
eller inngér i et eksisterende felt, nar plan for utbygging
drift (PUD) er godkjent av myndighetene. (Se ogsa Felt)

Funnsannsynlighet: Beskriver muligheten for ved boring
a pévise petroleum i et prospekt. Funnsannsynligheten
fremkommer ved produktet av sannsynlighetene for at
letemodellen eksisterer, tilstedeverelse av reservoar, av
felle, av migrasjon av petroleum inn i fellen og av oppbe-
varing av petroleum i fellen. (Se Letemodell)

Funnsuksess: Teknisk funnsuksess: Forholdet mellom
antall tekniske funn og antall undersekelsesbronner.
Okonomisk/kommersiell funnsuksess: Forholdet mellom
antall funn som blir bygd ut eller er klart lennsomme i dag
og antall undersokelsesbrenner.

Grunne borehull: Hull som bores for & hente inn opplys-
ninger om bergartenes karakteristika og/eller for & utfore
geotekniske undersekelser for plassering av innretninger,
og som ikke bores for & pavise eller avgrense en petro-
leumsforekomst eller for & produsere eller injisere petro-
leum, vann eller annet medium.

Hydrokarboner: Kjemiske forbindelser med molekylkje-
der bestdende av karbon- (C) og hydrogenatomer (H). Olje
og gass bestar av hydrokarboner.

Kaldventilering: Kontrollert utslipp av gass

Kjerneprove: Prove tatt fra en bergartsformasjon ved
kjerneboring eller ved bruk av sideveggsplugger.

Kondensat: En blanding av de tyngste delene av natur-
gassen. Kondensat er flytende ved normalt trykk og
temperatur.

Konsesjonsrunde: Se tildelinger

Konsesjonsbelagt omrade: Omrade som er tildelt i

en utvinningstillatelse. Det kan bare drives leteboring

og utvinning i et omrade som omfattes av en utvinnings-
tillatelse.

Kontinentalsokkelen: Havbunnen og undergrunnen i

de undersjoiske omrader som strekker seg utover norsk
sjoterritorium gjennom hele den naturlige forlengelse av
landterritoriet til ytterkanten av kontinentalmarginen, men
ikke kortere enn 200 nautiske mil fra grunnlinjene som
sjoterritoriets bredde er malt fra, likevel ikke utover midt-
linjen i forhold til annen stat.

Letebrenn: Brenn som bores for & pavise mulig forekomst
av petroleum eller skaffe informasjon for & avgrense en
pavist forekomst. Omfatter undersegkelses- og avgrens-
ningsbrenner.

Letemodell: Geografisk og stratigrafisk avgrenset omrade
der et spesifikt sett med geologiske faktorer er til stede slik
at petroleum skal kunne pévises i produserbare mengder.
Slike geologiske faktorer er reservoarbergart, felle, moden
kildebergart og migrasjonsveier samt at fellen er dannet
for migrasjonen av petroleum er opphert. Alle funn og
prospekter innenfor samme letemodell kjennetegnes ved
letemodellens spesifikke sett av geologiske faktorer.

LNG (Liquefied Natural Gas): Hovedsakelig metangass
(CH,) omgjort til flytende form ved nedkjeling.

LPG (Liquefied Petroleum Gases): Hovedsakelig pro-
pan- (C,H,) og butangass (C,H, ) omgjort til flytende form
ved trykkekning eller nedkjeling.

Naturgass: Hydrokarboner i gassform. Gass som selges
under betegnelsen naturgass bestar i hovedsak av metan
(CH,), samt noe etan og propan, mindre mengder av andre
tyngre hydrokarboner og spor av forurensninger som CO,,
H,S osv.

NGL (Natural Gas Liquids): Samlebegrep for petrole-
umskvalitetene etan, propan, isobutan, normal butan og
nafta. Delvis flytende ved normalt trykk.

nmVOC (non methane Volatile Organic Compounds):
Betegnelse pa for flyktige, organiske forbindelser unntatt
metan som fordamper fra blant annet raolje

Nullutslipp: Betyr at det som hovedregel ikke skal slippes
ut miljefarlige stoffer eller andre stoffer dersom utslip-
pene kan fore til miljeskade (utforlig definisjon: St.meld
25 (2002-2003). Saerskilte krav til utslipp 1 Barentshavet:
Hovedregel er ingen utslipp under normal drift, uavhengig

av om utslippet kan fore til miljoskade (utferlig definisjon:
St.meld 38 (2003-2004).

Observasjonsbronn: Utvinnings- eller preveutvinnings-
brenn som benyttes til & male spesifikke brennparametere.

Olje: Samlebetegnelse for raolje og andre flytende petro-
leumsprodukter.

Oljeekvivalent (0.e.): Brukes nér olje, gass, kondensat
og NGL skal summeres. Begrepet er enten knyttet til den
energimengden som blir frigjort ved forbrenning av de
ulike petroleumstypene eller til salgsverdiene, slik at alt
kan sammenlignes med olje.

Operater: Den som pa rettighetshavers vegne forestar den
daglige ledelse av petroleumsvirksomheten.

Oppgitt brenn: Brenn som ble permanent plugget i bore-
fasen av tekniske arsaker.

Opprinnelig utvinnbare petroleumsmengder: Totale,
salgbare petroleumsmengder, fra produksjonsstart til pro-
duksjonen avsluttes, basert pa det gjeldende anslaget av
tilstedevaerende mengder og utvinningsgrad.

PAD: Plan for anlegg og drift av innretninger.

Petroleum: Samlebetegnelse for hydrokarboner.
Betegnelsen omfatter alle flytende og gassformige hydro-
karboner som finnes i naturlig tilstand i undergrunnen,
samt andre stoffer som utvinnes i forbindelse med slike
hydrokarboner.

Petroleumsforekomst: Ansamling av petroleum i en geo-
logisk enhet, avgrenset av bergartstyper ved strukturelle
eller stratigrafiske grenser, kontaktflate mellom petroleum
og vann i formasjonen, eller en kombinasjon av disse, slik
at den petroleumen som omfattes, overalt er i trykkommu-
nikasjon gjennom vaske eller gass.

Petroleumsloven: Lov av 29. november 1996 nr 72 om
petroleumsvirksomhet.

Petroleumsregisteret: Et register over alle utvinnings-
tillatelser og tillatelser til anlegg og drift av innretninger
for transport og for utnyttelse av petroleum, jf petroleums-
loven § 6-1.

Petroleumsvirksomhet: All virksomhet knyttet til under-
sjoiske petroleumsforekomster, herunder undersekelse,
leteboring, utvinning, transport, utnyttelse og avslutning
samt planlegging av slike aktiviteter, likevel ikke transport
av petroleum i bulk med skip.

@

Produksjonsavgift: En avgift til staten beregnet pa
grunnlag av mengden og verdien av produsert petroleum
pa produksjonsstedets avskipningspunkt. Avgiften innkre-
ves med hjemmel i pl § 4-9, 1.ledd.

Produksjonsbrenn: Utvinningsbrenn som benyttes til
produksjon eller til injeksjon.

Prospekt: En mulig petroleumsfelle med et kartleggbart,
avgrenset bergartsvolum.

PUD: Plan for utbygging og drift av petroleumsfore-
komster.

Raffinering: Raffinering av réolje er egentlig en destil-
lasjonsprosess. I et destillasjonstarn skilles komponentene
med forskjellige kokepunkt fra hverandre. Oljen gar ved
oppvarming over til gass som fortettes igjen ved forskjel-
lige temperaturer til blant annet bensin, parafin, diesel,
fyringsoljer, koks eller svovel.

Reserver: Omfatter gjenvaerende, utvinnbare, salgbare
petroleumsmengder som rettighetshaverne har beslut-
tet & utvinne og som myndigheten har gitt tillatelse til &
utvinne.

Reservetilvekst: Enhver okning i reservene pa et definert
felt, enten det dreier seg om okt utvinning fra samme fore-
komst eller ved & oke reservene ved & bygge ut nye funn
og knytte disse til feltet.

Rettighetshaver: Fysisk eller juridisk person, eller flere
slike personer, som etter petroleumsloven eller tidligere
lovgivning innehar en tillatelse til undersekelse, utvinning,
transport eller utnyttelse. Er en tillatelse gitt til flere slike
personer sammen kan uttrykket rettighetshaver omfatte
bade rettighetshaverne samlet og den enkelte deltager.

Rikgass: Blanding av vat og terr gass (metan, etan, pro-
pan, butaner, og sa videre.)

Raolje: Flytende petroleum fra reservoaret. Det meste av
vannet og opplest naturgass er fjernet.

Seismiske (geofysiske) undersokelser: Innsamling av
seismiske profiler skjer ved at lydbelger sendes fra en
kilde over eller i undergrunnen. Lydbelgene forplanter seg
gjennom bergartslagene som sa reflekteres opp til sensorer
pa havbunnen, i overflaten eller sensorer nede i et bore-
hull. Fra dette kan man danne seg et bilde av formasjoner i
undergrunnen. Den seismiske kartleggingen av norsk kon-
tinentalsokkel startet i 1962.

Sideboring: Boring ut fra en allerede eksisterende brenn-
bane mot nytt brennmal.
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Skraboring: Boring av letebrenn der brennbanen ikke er
planlagt boret vertikalt.

Stigerer: Ror som transporterer vaeske opp fra brennen til
produksjons- eller boreinnretningen.

Tildelinger: Selskap som er godkjent som operaterer eller
rettighetshavere pd norsk sokkel kan sgke om & fa tildelt
utvinningstillatelser. Tildelingene foregar gjennom konse-
sjonsrunder og arlige tildelinger i forhdndsdefinerte omra-
der. Det er myndighetene som beslutter hvilke omrader av
norsk sokkel som skal apnes for petroleumsaktivitet, og
hvilke selskaper som skal gis utvinningstillatelser.

Terrgass: Nesten ren metangass, uten vann og med fa
tunge komponenter.

Underseokelsesbrenn: Letebronn som bores for a4 under-
soke om det finnes petroleum i et prospekt.

Uoppdagede ressurser: Utvinnbare petroleumsmengder
som er anslétt kan bli pavist ved videre leting.

Utblasing: Plutselig, kraftig og ukontrollert utstremming
av gass, olje, boreslam og vann fra en brenn.

Utvinning: Omfatter produksjon av petroleum, herunder
boring av utvinningsbrenner, injisering, assistert utvin-
ning, behandling og lagring av petroleum for transport, og
avskipning av petroleum for transport med skip, samt byg-
ging, plassering, drift og bruk av innretning for utvinning.

Utvinningsbrenn: Fellesbetegnelse for brenner som
benyttes til utvinning av petroleum; produksjonsbrenner,
injeksjonsbrenner og observasjonsbrenner og mulige kom-
binasjoner av disse.

Utvinningsgrad: Forholdet mellom petroleumsmengde
som kan utvinnes fra en forekomst og petroleumsmengde
opprinnelig til stede i forekomsten.

Utvinningstillatelse: Tillatelsen gir enerett til under-
sokelse, leteboring og utvinning av petroleumsforekom-
ster innenfor tillatelsens angitte geografiske omrade.
Rettighetshaverne blir eiere av den petroleum som
produseres. En utvinningstillatelse kan omfatte en eller
flere blokker eller deler av blokker og regulerer de delta-
kende selskapers rettigheter og plikter i forhold til staten.
Dokumentet utfyller bestemmelsene i petroleumsloven og
gir detaljerte vilkar for de enkelte tillatelsene. Leteperiode:
Utvinningstillatelsen gis i forste omgang for en initiell
periode (leteperiode) som kan vare i inntil 10 &r. I denne
perioden plikter rettighetshaverne & utfore bestemte opp-
gaver, som seismisk kartlegging og/eller leteboring.

Er arbeidsforpliktelsen fullfert innenfor leteperioden,
kan rettighetshaverne som hovedregel kreve & beholde
inntil halvparten av det omradet tillatelsen omfatter i
inntil 30 ar.

Vatgass: En blanding av ulike gasskvaliteter som stort sett
befinner seg i vaeskeform.

Vanlige forkortelser

CcO Karbonmonoksid
CcO Karbondioksid

2

NO, Nitrogenoksid

VOC  Volatile organic compunds (flyktige, organiske
forbindelser)

nmVOC Non-methane volatile organic compunds
(flyktige, organiske forbindelser uten metan)

SO Svoveldioksid

Sm? Standard kubikkmeter

o0.e. Oljeekvivalenter

t Tonn

mill. Millioner

mrd. Milliarder

bbl Barrel (fat olje)

boe Barrels of oil equivalents (fat oljeekvivalenter)
Mbbl  Million bbl ')

Mboe  Million boe ')

Bef Billion cubic feet (10° kubikkfot)

Tef Trillion cubic feet (10'? kubikkfot)

! Det finnes en rekke méter & forkorte volumenheter og produksjonsrater pa. Blant annet brukes ofte forkortelsen ”M” foran et volummal, men det kan
bety 1000 eller 1 000 000 alt etter sammenhengen. Oljedirektoratet ensker mest mulig presis bruk av forkortelser, og anbefaler at SI-systemet brukes i
sa stor grad som mulig. I henhold til SI-systemet skal M ("mega”) bety 1 000 000. Der det kan veere usikkert hva disse forkortelsene kan bety, anbefa-

ler Oljedirektoratet at forkortelser unngas eller erstattes med tall.

Omregningstabell:
1 Sm?® olje = 1,0 Sm?o.c.
1 Sm? kondensat = 1,0 Sm® o.e.
1000 Sm? gass = 1,0 Sm? o.c.

1 tonn NGL =

1,9 Sm3> NGL = 1,9 Sm? o.e.

Gass 1 kubikkfot

1 000,00 Btu

1 kubikkmeter

9 000,00 kcal

1 kubikkmeter

35,30 kubikkfot

Réolje 1 Sm® 6,29 fat
1 Sm? 0,84 toe
1 tonn 7,49 fat
1 fat 159,00 liter
1 fat/dag 48,80 tonn/ar
1 fat/dag 58,00 Sm? per ar

MJ kWh TKE TOE Sm? Fat
naturgass raolje
1 MJ, megajoule 1 0,278 0,0000341 0,0000236 0,0281 0,000176
1 kWh, kilowattime 3,60 1 0,000123 0,000085 0,0927 0,000635
1 TKE, tonn kullekvivalent 29 300 8 140 1 0,69 825 5,18
1 TOE, tonn oljeekvivalent 42 300 11 788 1,44 1 1 190 7,49
1 Sm? naturgass 40,00 9,87 0,00121 0,00084 1 0,00629
1 fat raolje (159 liter) 5 650 1569 0,193 0,134 159 1
+
e
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