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Sammendrag

Denne artikkelen er skrevet i forbindelse med emnet Eksper-
ter i Team ved NTNU, våren 2007. Vi har tilhørt Gullfakslands-
byen, med Statoil som ekstern oppdragsgiver. Artikkelen gir
en presentasjon av vår fullstendige rapport på om tilsetning
av tensider og polymere i injeksjonsvannet vil øke utvinningen
fra Statfjordformasjonen på I1 segmentet. Undersøkelsene ble
gjort ved hjelp av simuleringsmotoren Eclipse[20] på en mo-
dell av reservoaret, som vi fikk av Statoil ASA. I tillegg er enkle
økonomiske beregninger gjort utifra forutsetninger som vil bli
forklart. Dette for å kunne sammenligne forskjellige simulerte
situasjoner, og for å se av hvilken størrelsesorden inntektene
er, og av dette vurdere hvorvidt situasjonene kan være lønn-
somme. Vår overordnede konklusjon ble at vi av våre simule-
ringer ikke kunne forsvare bruken av tensider og polymere i
injeksjonsvannet økonomisk, men at vi kunne se noe effekt av
kjemikaliene.

1 Innledning

1.1 Om Gullfaks og I1 segmentet

Gullfaksfeltet ble oppdaget i 1978, og har siden det kom
i produksjon i 1986 vært et av Statoils største oljefelt
som operatør. Feltet er utbygd med 3 plattformer,
Gullfaks A, B og C, fra hvilke brønnene blir boret.
Feltet er dessuten senere utvidet med �ere satelitt-felt.
Feltet ligger nesten rett vest for Sognefjorden, nord
i Nordsjøen, se Figur 1. Formasjonen vi har jobbet
med, Statfjord, er en av de dypeste formasjonene på
feltet. Reservoar-kvaliteten er generellt bra på Gullfaks,
og enkelte steder er permeabiliteten så høy som �ere
Darcy[5].

Produksjonen fra Gullfaks var på sitt høyeste i 1994, og
den be�nner seg nå på under 1

3 av det den var i 1994.
Brent-formasjonen inneholder ca. 80% av oljereservene,
mens Statfjord og Cook står for de resterende 20%.
Feltet har blitt produsert kun ved trykkvedlikehold, ved
hjelp av vanninjeksjon, og i de senere år gassinjeksjon
enkelte steder. Derfor er det nå interessant om man kan
øke utvinningen ved hjelp av kjemiske hjelpemidler, for
slik å forlenge tidsprospektet til Gullfaks mot 2030 [16].

1.2 Om Statfjordformasjonen, I1-

segmentet

Statfjordformasjonen er som sagt en ganske dyp forma-
sjon, over den ligger Cook og Brent, og består av 12
lag vertikalt[16]. Egenskapene i reservoaret, som for ek-
sempel permeabiliteten i xy-planet, er ganske gode til å
være en så dyp formasjon. Permeabiliteten i z-retning er
derimot svært liten, altså kommuniserer lagene lite med
hverandre i vertikal retning. I Figur 2 vises restoljemet-
ningen i januar 2007, �guren er hentet fra den historie-
tilpassede simuleringsmodellen vi �kk av Statoil. Det er
svært lite gass i simuleringsmodellen, nesten kun olje og
vann[6]. Denne gassen skyldes til del at noe gass ble in-
jisert i brønn C-16I i en periode. Det er boret 6 brønner
i reservoaret, se avsnitt 1.3. Over reservoaret går det en
forkastning, som kan sees i Figur 3. Dessuten er området
lengst fra oss på Figur 2 svært fragmentert, og dette kan
skape problemer for våre simuleringer, både med opprin-
nelige brønnplasseringer og med nye brønner, da disse
områdene er vanskelige å få strømmet på en god måte.

1.3 Brønner

De 6 brønnene som har vært, eller er, i bruk, er

A-36T3: Den første brønnen som ble boret i re-
servoaret, og er for tiden stengt og plugget. Dette var en
produksjonsbrønn.
A-41: Var opprinnelig produksjonsbrønn, stengt som
dette i desember '93. Siden brukt som injeksjonsbrønn,
stengt i mars '00 grunnet høyt trykk i brønnområdet.
B-40A: Injeksjonsbrønn som er åpen i dag, og brukes
til vanninjeksjon. Perforert kun i de nederste lagene.
C-16I: Injeksjonsbrønn som er stengt i dag. Har blitt
brukt til gassinjeksjon for trykkvedlikehold i de øverste
lagene.
C-16P: Produksjonsbrønn som er stengt i dag.
C-43T2: Produksjonsbrønn som er åpen i dag. Boret i
2004.

Brønnenes plassering kan sees på Figur 2. Ved sammen-
ligning av Figur 2 og Figur 3 ser vi at C-16I, C-16P
pg A-36T3 ligger på motsatt side av forkastningen for
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den høye restoljemetningen. Dette kan sørge for dårlig
e�ektivitet ved bruk av disse brønnene til injeksjon, og
også skape problemer for injeksjon av tensider og/eller
polymere. Brønn A-41 og B-40A ligger dessuten så langt
unna restoljen at kjemikaliene kan ha problemer med
å nå frem til områder hvor det får virket, før det blir
adsorbert i steinen i reservoaret. Om dette er tilfellet vil
vi oppdage i simuleringene. All informasjon hentet fra
[6].

1.4 Utfordringer

Våre største utfordringer ble å få utvunnet mer olje av de
områdene med høy restoljemetning, til tross for forkast-
ningen som blokkerer, store avstander og de fragmenterte
områdene nevnt ovenfor. Mulige løsninger vi undersøkte
var å bore nye sidesteg, eller helt nye brønner, slik at
vi kunne få bedre e�ekt at kjemikaliene. En problemstil-
lingen er jo da selvfølgelig om de nye brønnene kunne
forsvares økonomisk. Et problem vi ikke vil tok stilling
til, var de miljøhensyn man må ta ved bruk av de aktuelle
kjemikaliene.

2 Teori

Utvinning av råolje fra reservoarer kan inkludere inntil
tre forskjellige faser; primær, sekundær og tertiær eller
enhanced recovery. Under den primære produksjonsfasen
vil det naturlige trykket i reservoaret drive oljen til
brønnen, og muligens sammen med teknikker påtrykt
utenfra, som pumper og gassløft, vil dette drive oljen
til over�aten. Men typisk blir kun 10% av den totale
mengden olje ”in place” i reservoaret produsert i løpet
av den primære fasen.

I den sekundære fasen bruker man derfor i tillegg
teknikker, som å injisere vann, for å mobilisere mer av
oljen i reservoaret, og drive det til brønnen. Dette bidrar
samtidig til å holde trykket oppe i reservoaret. I løpet
av den sekundære utvinningsfasen nås vanligvis 20-40%
utvinningsgrad. Etter dette stadiet er det man går over
i den tertiære fasen, og oljeselskapene har da forsøkt
�ere Enhanced Oil Recovery(EOR) teknikker, som kan
gi så mye som 30-60%, eller større, utvinningsgrad av et
reservoar[1][4].

2.1 Enhanced Oil Recovery

Gjennom de siste 40 årene har en mengde EOR-metoder
blitt utviklet og anvendt på reservoarer som tidligre var
umulige å drive lønnsomt videre. Disse metodene øker
e�ektiviteten av oljeutvinningen, sammenlignet med den
primære og sekundære fasen[2]. Blant disse metodene er
termisk EOR og gassinjeksjon de største kommersielle

suksessene. Andre EOR-metoder er for eksempel kjemis-
ke metoder, eller biologiske metoder(bruk av bakterier),
som har vært lovende på laboratoriene, men på grunn
av høye kostnader ved implementering og relativt dår-
lige resultater er disse ennå ikke kommersialisert i stor
grad. Vår oppgave omhandler en type kjemisk EOR.

2.2 Generellt om bruk av kjemisk EOR

Kjemisk EOR er bruken av kjemikalier som ikke er
naturlige i reservoaret, for å sikre en høyere utvinnings-
grad av restoljen i oljereservoaret. Kjemikalienes fremste
oppgave er å mobilisere den restoljen som ikke lar seg
mobilisere ved andre metoder. Tensider og polymere kan
brukes til dette. Tensidene senker grense�atespenningen
mellom vann og olje, og sørger derved for større bland-
barhet av olje og vann, og større mobilitet av oljen.
Polymeren vil på den andre siden øke viskositeten til
injeksjonsvannet, og sørge for en bedre sweep-e�ekt og
bedre kontroll på strømningen. Den nærmere teorien vil
bli introdusert i de neste avsnittene.

Idéen om kjemisk �ømming ble introdusert allerede
på 1960-tallet av Maraton Oil Company, men på 1970-
og 80-tallet, når problemstillingen ble tatt opp igjen av
de store oljeselskapene, ble det konkludert med at dette
ikke var lønnsomt[10]. I dag kan derimot situasjonen
være en annen. Høye oljepriser og bedre utstyr gir
bedre grunnlag for EOR-metoder som tidligre ble ansett
som økonomisk uforsvarlige. Det er alikevel fortsatt
problemer med kjemisk �ømming. For det første er
prisen høy for kjemikaliene, på norsk sokkel må de også
fraktes ut til plattformer, hvilket gir et ytterligre bidrag
til kostnadene. Dessuten er det strenge restriksjoner
på bruk av kjemikalier, primært av miljøhensyn, men
også praktiske, som hvor stor mengde av gangen man
kan håndtere. Flere av kjemikaliene som kunne vært
interessante å bruke be�nner seg i rød eller svart sone i
PLONOR-klassi�seringen, og er derfor ulovlige å bruke.
PLONOR-listen er en liste over kjemikalier man kan
slippe ut i kontrollerte mengder.. Dessuten har man
til nå ikke kjørt fullskala forsøk av teknikken, og selv
om det gir teoretiske resultater og resultater i labora-
toriene, kan situasjonen være en ganske annen i full skala.

En viktig parameter i forbindelse med denne EOR-
metoden er kapillærtallet, som er de�nert ved

Nc =
µν

σ
(1)

Her er µ viskositeten,ν karakteristisk hastighet og σ
grense�atespenningen[8]. Kapillærtallet uttrykker forhol-
det mellom viskøse krefter og grense�atespenning på
grense�aten mellom to �uider. Dette tallet er derfor nært
relatert til restoljemetningen i et reservoar, da et høyt
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kapillærtall vil bety at viskøse krefter dominerer, og at
det er lettere å ”skylle” for eksempel olje ut av et porøst
medium. Denne sammenhengen kan sees i Figur 4
Etter vannstrømning vil kapilærtallet være ca 10−6, og

restoljen kan ikke utvinnes uten kjemiske eller mekaniske
hjelpemidler. For å mobilisere en signi�kant mengde av
restoljen ser vi av Figur 4 at det er forventet at kapil-
lærtallet må økes med en faktor 102− 103. Som vi ser av
ligning 1 kan dette gjøres med å redusere over�atespen-
ningen mellom oljen og vannet i reservoaret, eller øke
viskositeten til injeksjonsvannetvannet, hvilket er målet
med kjemisk �ømming.[15]

2.3 Grense�atespenning

Grense�atespenning mellom to �uider er et resultat på
molekylært nivå på grense�aten mellom �uidene, og er
tendensen et �uid har til å ønske å ha minst mulig fri
over�ate. Med andre ord, vil det på grense�aten mel-
lom to �uider eksistere en sammentrekkende kraft som
vil forsøke å minimalisere grense�atens areal. Krefte-
ne mellom to �uider kalles spenninger, derav uttryk-
ket grense�atespenning[3]. Grense�atespenningen kan ha
begge fortegn. Hvis den er positiv antyder det at de to
aktuelle �uidenes molekyler tiltrekkes mer til molekyler
av sin egen type, enn typen molekyler i det andre �uidet.
Hvis den er negativ antydes det motsatte, og hvis grense-
�atespenningen er 0 tiltrekkes molekylene like mye til
hver type. Mellom olje og vann er granse�atespenningen
positiv, hvilket vil sørge for at de vil ha minst mulig over-
�ate mot hverandre, da dette utgjør den mest gunstige
kon�gurasjonen energimessig for �uidene. Ved å redusere
grense�atespenningen kan man frigjøre dråper som vist
i Figur 5. Størrelsen på grense�atespenningen illustrerer
arbeidet som kreves for å holde �uidene fra hverandre.
Når to �uider ikke vil blandes, som olje og vann, skyldes
det at molekylene i hvert �uid er mer tiltrukket mole-
kyler av sin egen type, enn av den andre, slik at de ved
for eksempel elektrostatiske krefter holdes fra hverand-
re. Ved å senke grense�atespenningen øker man derfor
blandbarheten av �uidene.[11][9]

2.4 Fuktegenskaper

Fukting er de�nert som tendensen et �uid har til å spre
seg utover en fast over�ate når det er et annet �uid, som
ikke er løsbart i det første, tilstede. Dette er en funksjon
av spenningene mellom �uidene og grense�atespenningen
mellom den faste over�aten og �uidet. Tensider kan der-
for endre fuktegenskapene til et �uid, og de kalles derfor
gjerne wetting agents[14], og er de�nert som sto�er som
kan senke grense�atespenningen til �uider. Dette tilrette-
legger for fukting av en fast over�ate. For å måle graden
av fukting til to ikke-blandbare �uider på en fast over�ate

brukes kontaktvinkelen med over�aten. Vi sier at �uidet
er fuktende hvis kontaktvinkelen er mindre enn 90◦, og
ikke-fuktende ellers. Intuitivt betyr dette at et �uid som
er fuktende sprer seg mest utover en over�ate, dvs væter
den bedre, enn et �uid som er ikke-fuktende, slik det vises
i Figur 6.[11][9] Siden dette påvirker egenskaper i steinen
i reservoaret, som kapillærtrykk og restoljemetning etter
strømning, er dette en viktig faktor i oljeutvinningen.

2.5 Viskositet

Viskositet er et �uids indre motstand mot å strøm-
me, som følge av indre friksjon. Denne friksjonen kan
oppstå som følge av for eksempel indre intermoleky-
lære spenninger, eller på grunn av at �uidet kan be-
stå av store, kompliserte molekyler som blir viklet inn
i hverandre[11][12][13]. Det injiserte vannet vil tende-
re mot å strømme i allerede strømmede kanaler mellom
injeksjons- og produksjonsbrønn. Dette er som regel den
veien med de største porene og høyeste permeabilitet,
da dette vil yte minst motstand. Ved å øke strømnings-
væskens viskositet håper man å øke sweep-e�ekten av
injeksjonsvannet, og derved utvinne mer olje.[4]

2.6 Teoretisk virkning av tensider

Tensider er såkalte wetting agents, som opererer på
grense�aten mellom �uidene og senker grense�atespen-
ningen mellom �uider, hvilket tillater større fukting og
større blandbarhet mellom �uidene. De klassi�seres ofte
i 4 grupper, nøytralt, anionisk, kationisk eller zwitterio-
nisk(begge ladninger), altså etter hva slags ladning det
har. Tensider er som regel sto�er som består av en hydro-
fob hale og et hydro�lt hode, hvilket gjør at de er løselige
i både olje og vann. Slike molekyler oppfører seg spesielt i
vann, da den hydro�le delen streber etter å holde seg i det
indre av en samling vannmolekyler, mens den hydrofobe
streber etter å holde seg på grense�aten, og det er den-
ne egenskapen kjemisk EOR utnytter. På grunn av dette
vil molekylet innordne seg på randen med den hydrofobe
delen vendt ut av vannet, og vil derfor operere på grense-
�aten mellom vannet og �uidet utenfor. Denne e�ekten
senker grense�atespenningen mellom vannet og �uidet
utenfor, og øker blandbarheten dem imellom.

Miceller: Når konsentrasjonen av tensider blir stor
nok vil det dannes miceller. Dette er samlinger av tensid-
molekyler som har ”fanget” en mengde av �uidet uten-
for, for eksempel olje, og lagt seg som en rand rundt det,
slik at det kan tas opp i vannet. Dette skjer når meng-
den tensidmolekyler blir så stor på grense�aten mellom
�uidene at det ikke lenger er energimessig optimalt for
alle mokylene å be�nne seg der, men heller å ta med seg
noe olje inn i vannet for slik å danne en ny grense�ate.
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Samme e�ekt kan oppnås i oljen. Størrelsen og formen på
micellene avhenger av tensidkonsentrasjon, temperatur,
pH og de elektrostatiske kreftene mellom �uidene og ten-
sidene. Slike e�ekter vil gjøre det mulig å mobilisere olje
med strømningsvannet, og dermed øke utvinningsgraden.
I Figur 7 vises strukturen av micellene, i forskjellige kon-
�gurasjoner. Denne e�ekten kan øke mengden mobilisert
olje.[7][10]

2.7 Teoretisk virkning av polymere

Ved å tilsette polymere i injeksjonsvannet økes vis-
kositeten. Dette fordi polymere er sto�er sammensatt
av mange mindre monomere, og er derfor ganske
store molekyler. Disse molekylene ”vikler” seg inn i
hverandre, og skaper indre friksjon i �uidet, altså øker
viskositeten[12]. Da kan man forvente at høyere vekt av
polymeren som regel vil gi høyere viskositet, og vi kan
da forvente å få en bedre sweep-e�ekt av vannet. Det
vil si at injeksjonsvannet(iblandet polymeren) klarer å
dra med seg mer olje enn bare rent vann ville gjort.
Hvis man også har strømmet med tensider i forkant har
man kanskje lykkets med å senke grense�atespenningen
mellom olje og vann, slik at e�ekten blir ennå større.

Men hvis vekten blir for høy, det vil si molekylet
blir for stort, kan vi få en plugg-e�ekt i porene. Det
vil si at vi plugger igjen noen porer. Dette åpner for
strømning i nye, upluggede, porer. Disse nye porene er
ofte ikke strømmet fra før, da injeksjonsvannet, som
nevnt tidligre, ofte strømmer i samme porer så lenge
de er åpne, da det er veien med minst mostand. Det
betyr at det er fortrinnsvis disse ”gamle” porene som
blir plugget. Dette er også en e�ekt som kan hjelpe til
med å nå restolje andre steder i reservoaret, men dette
er en e�ekt som kan være vanskelig å kontrollere.[7][10]

3 Resultater fra simuleringer med

nåværende brønner

Nå vil vi presentere de viktigste simuleringene med de
opprinnelige brønnene. Plasseringene av disse brønnene
kan sees i Figur 2. Alle simuleringer er gjort fra 1.
januar 2007, til hvilket modellen er historiematchet,
og frem til 1.januar 2031. Tensid/polymer-injeksjoner
starter 1.januar 2010. Injeksjonsraten av vann er alltid
1000 m3

dag , og konsentrasjonene av tensid(hhv. polymer) er

5.0 kg
m3 (hhv. 0.5 kg

m3 ), dersom ikke annet er oppgitt, hvilket
skulle tilfredsstille praktiske krav for hvilke mengder
kjemikalier som kan håndteres. Injeksjonsperiodene er
1-2år, avhengig av caser og injeksjonssekvenser, hvilket
skulle tilfredsstille de praktiske kravene for hvilke tids-
spenn man klarer å injisere over. Med de eksisterende

brønnene produserer vi alltid fra brønn C-43T2, da
det er denne som er åpen i dag, samt at denne ligger
nærmest �ere av områdene med høy restoljemetning.
Formålene med disse casene er �erdelt: Vi vil ska�e
oss sammenligningsgrunnlag for senere simuleringer og
dessuten sjekke om vi får e�ekt at kjemikaliene allerede
med dagens brønner. Vi vil også prøve ut forskjellige
sekvenser med injeksjoner for å muligens �nne ut om
noen er bedre enn de andre. Casene er oppført under,
med sine utvinningsgrader.

Case1 er vår base-case, og er forlengelsen av da-
gens situasjon til 2031, som er den lengden alle våre
simuleringer har. Her produserer vi fra C-43T2, mens
vi injiserer vann fra B-40A. Denne casen hadde en
utvinningsgrad på 54.5%.

Case2, som er injeksjon av tensider og polymere i
vannet fra B-40A, gav ingen forskjell i forhold til Case1.
Analyse av strømningen viser at kjemikaliene aldri når
frem til områder med høy restoljemetning, både på
grunn av stor avstand, og at B-40A kun er perforert i
bunnen, og det nærmeste området med høy restoljemet-
ning har kun olje de øverste lagene i reservoaret. Da
kjemikaliene ikke stiger i reservoaret får de ingen e�ekt.
Andre sekvenser av injeksjonsrekkefølger gir følgelig
samme resultat.

Videre simulerte vi med injeksjon av vann og ten-
sider/polymere fra brønnene A-36T3 og C-16I. Etter
å ha simulert disse paralellt viste det seg at vi �kk
best resultater med injeksjon fra C-16I, og vi fortsatte
derfor med dette. Det synes at vi med injeksjon av
tensider/polymere i forksjellige sekvenser fra C-16I gav
gode resultater i forhold til case1, men sammenlignet
med case10, som er tilsvarende med bare vanninjeksjon
viste resultatet seg å ikke være spesielt godt. Grunnene
til at det ikke fungerte særlig bra kan blant annet
være at en forkastning skiller produksjonsbrønnen
C-43T2 fra injeksjonsbrønnen C-16I. I Figur 3 kan man
se denne forkastningen , mens i Figur 8 kan man se
tensid-spredningen i 2031 ved kontinuerlig innsprøyting
av kjemikalier helt frem til 2031. Sammenligner man
Figur 8 med Figur 3 ser man at kjemikaliene ser ut til
å bli blokkert av forkastningen, og at kjemikaliene aldri
når frem til området med høy oljemetning som en følge
av dette. Derfor gir det liten forskjell med/uten kjemi-
kalier. Grunnen til at det ved vanninjeksjon fra C-16I
i tillegg til B-40A gir en noe høyere utvinningsgrad,
kan være at vi opprettholder et noe høyere trykk rundt
produksjonsbrønnen C-43T2, og at i lag 7-8 kan vannet
gå rundt på oversiden av forkastningen fra Figur 3, og
mot produksjonsbrønnen.
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Vi kan alikvel se noen forskjeller mellom de for-
skjellige casene. Overraskende er det at casen med
kunstig høye konsentrasjoner av tensider og polyme-
re(case 9) gav dårlige dårlige resultater. Vi har brukt
betydelig tid på å prøve å �nne ut hvorfor, uten å lykkes.
Dette er dessuten teoretisk urimelig. Da dette alikevel
er et urealistisk case vil vi ikke fortsette med denne
kon�gurasjonen på injeksjonen. Bruken av kjemikalier
synes dessuten til å gi noe e�ekt på utvinningen, om
enn liten. Case 7(1 år polymer, så 1 år tensid fra
C-16I) og 8(1 år med både polymer og tensid fra C-16I)
har en utvinningsgrad på hhv. 59.68% og 59.74%,
mens case 10 gir 59.57%. På grunn av dette vil vi
fra nå bruke kon�gurasjonen fra case 8 i injeksjonen
av kjemikaliene på de simuleringene vi vil presentere,
slik at det er lettere å sammenligne resultatene. Hvis
noen andre sekvenser av injeksjonen fører til en høyere
utvinningsgrad enn denne sekvensen vil dette også
bli presentert. Den økonomiske vurderingen av denne
situasjonen vil bli foretatt i avsnitt 6. Figur 9 viser
utvinningsgraden i de 4 casene nevnt i det siste avsnittet.

For å øke utvinningen, og unngå problemet med
forkastningen, vil vi forsøke å omgå forkastningene ved å
bore sidesteg på eksisterende brønner, eller nye brønner,
for så å sammenligne disse resultatene med case 1 og
case 10, da case 10 virker som å ha et godt resultat, samt
å ikke være for urealistisk i implementere. Leggingen av
disse nye,taktiske brønnene blir vanskelig, og vi vil frem-
deles sammenligne resultatene med kjemikalie-�ømming
mot ren vann�ømming. Dette omtales i avsnitt 5.

4 Simulering med nye brønnplas-

seringer

Av resultatene fra simuleringene med nåværende brønner
har vi bestemt oss for 4 satsningsområder hvor vi tror
det kan være mulig å få utvunnet mer olje fra, og se
hvordan bruk av tensider og polymere påvirker denne
utvinningen. Områdene er valgt etter hvor det var høy
restoljemetning ved slutten av de tidligre simuleringene,
og etter studering av strømningsbildet for å se hvordan
oljen eventuellt hadde for�yttet seg dit. Områdenes
nummerering er vist i Figur 10, og i Figur 11 vises den
omtrentlige plasseringene av de nye brønnene våre, som
de�neres i de påfølgende avsnittene.

Videre vil vi også her presentere de casene med de
mest interessante resultatene, og vi minner om at alle
injeksjoner av tensider og polymere skjer etter sekvensen
i case8, slik vi begrunnet det i resultatene fra simule-
ringene med de eksisterende brønnene. Injeksjonsratene,
konsentrasjonen av kjemikaliene i injeksjonsvannet og

injeksjonsintervallene er de samme som før.

5 Resultater fra simulering med

nye brønner

Vi �kk på områdene 1, 2 og 3 ingen økt utvinning på
våre simulerte caser ved hjelp av tensider og polymere
i injeksjonsvannet. Det vi opplevde var at med de nye
injeksjonsbrønnene ødela vi for produksjonsbrønnene,
og med tensider/polymere i injeksjonsvannet forsterket
vi kun denne e�ekten. Dette tyder på en e�ekt av
kjemikaliene, men at vi ikke har plassert brønnene godt
nok. I tillegg er område 1 uansett relativt godt utvunnet
uten nye brønner, mens område 2 og 3 ligger på randen,
og disse områdene er svært fragmenterte, hvilket gjør
strømningen svært vanskelig. Vi håpet at kjemikaliene
ville gjøre det lettere å strømme disse områdene, men
det klarte vi ikke å oppnå.

På område 4 hadde vi to situasjoner hvor polymere
gav en høyere utvinning, men dette var ganske marginalt.

Situasjon 1

Case 1,10,23,24,25

I case 23 boret vi en ny produksjonsbrønn som
gav veldig gode resultater, en utvinningsgrad på hele
63.9%, spesielt er utvinningen veldig rask i starten.
Totalt sett produseres nå mindre olje fra C-43T2,
sannsynligvis siden den nye brønnen gjør at trykket i
reservoaret synker(Se Figur 12(b)). Når vi i case 24
boret en ny injeksjonsbrønn �kk vi en noe raskere
utvinning i starten, men et noe dårligre resultat totalt
sett, med en utvinningsgrad på 63.0%. Når vi så i case
25 prøvde med tensider og polymere i injeksjonsvannet
ble utvinningsgraden noe høyere, 63.1%. Her �kk vi
altså for første gang noe positiv e�ekt av kjemikaliene,
men det er såklart ikke lønnsomt i forhold til case 23. Vi
vil alikvel i avsnitt 6 drøfte om denne forskjellen mellom
case 24 og 25 kan forsvare bruken av kjemikaliene. Vi
forsøkte også å konsentrere all injeksjonen til enden
av sidesteget boret fra C-16P i case 24, men dette
forsterket kun den negative e�ekten i forhold til case 23,
og polymere/tensider gjorde da situasjonen bare dårligre.

Situasjon 2

Case 1,10,27,28

I case 27 får vi et resultat som er marginalt bedre
enn i case 10. Forskjellen på case 26 og case 27 er at
vi i case 27 kun produserer fra C-43T2, og ikke fra
produksjonsbrønnen fra case23 også. I disse casene
injiserer vi tensider og polymere i vannet fra brønnen

5



merket case 26 i Figur 11. Når vi sammenligner med
case 28, hvor vi kun injiserer vann, får vi et noe bedre
resultat med kjemikaliene. I case 27 er utvinningsgraden
i 2031 59.7%, mens den i case 28 er 59.5%. Dette er
derfor en interessant situasjon økonomisk sett, da vi her
kan få en indikasjon på om bruk av tensider og polymere
kan lønne seg i forhold til hverandre. Dette vil bli videre
diskutert i avsnitt 6, sammen med vurderingen om det
heller vil lønne seg med den nye produksjonsbrønnen
som gir en markant høyere utvinning. Videre kan vi
observere at case 28 gir lavere utvinning enn case 10. I
Figur 13 kan du se utvinningsgradene til disse casene.

Vi bruker i mange av disse casene �ere produksjons- og
injeksjonsbrønner simultant, hvilket kan være urealistisk
i forhold til hvilke ressurser som er tilgjengelige på platt-
formene, eller som er verdt å bruke på dette reservoaret,
hvor utbyttet synes begrenset, dersom ressursene heller
kunne blitt brukt på andre reservoarer hvor e�ekten
kan være bedre. Dette medfører større usikkerhet i
våre simulerte caser, og gjør de mer urealistiske, og
det kan også tenkes at dette ikke er scenarioer Statoil
ikke ønsker å bruke av andre grunner. Hvorvidt det-
te er tilfellet er derimot utenfor vår rekkevidde å vurdere.

For en fullstendig oversikt over resultatene fra de
30 utvalgte casene, henviser vi til vår fagrapport.

6 Økonomiske betraktninger

I dette avsnittet vil vi gjøre korte begregninger for å un-
dersøke om noen av casene våre kan være lønnsomme.
Disse beregningene er preget av estimater, og inneholder
derfor en del usikkerhet. Beregningene utgjør derfor ikke
noe beslutningsgrunnlag, men er ment som en undersø-
kelse om noen av casene er lønnsomme, og som prelimi-
nære undersøkelser på om bruk av polymere og tensi-
der kan være lønnsomt i vår situasjon. I avsnittet under
er våre forutsetninger for beregningene gjengitt, disse er
hentet fra [17] og [18]. Vi vil sammenligne situasjonene vi
beskrev i analysen av simuleringene økonomisk her. Pro-
�tten beregnes fra forskjellen i total utvunnet olje i 2031
i forhold til case 1, minus ekstra kostnader. Den økte inn-
tekten diskonteres fra 2031 til 2007 i sin helhet. Dette gir
ikke eksakte resultater. Den egentlige pro�tten, med den
gitte diskonteringsrenten nevnt i neste avsnitt, vil i reali-
teten være høyere. Som en mer realistisk middelverdi vil
vi derfor også diskontere inntektene fra 2019 til 2007. Vi
anser dette som mer realistisk på de casene da utvinnin-
gen er signi�kant raskest i starten. Vi ber om at dette
blir tatt i vurdering av leseren. Vi bruke OpenO�ce.org
Calc som regneark for å gjøre disse beregningene.

6.1 Forutsetninger

For de økonomiske betraktningene er noen forutsetninger
lagt til grunn. Vi har i simuleringene med de gamle brøn-
nene antatt at lukkede brønner kan åpnes, og at gamle
produksjonsbrønner kan gjøres om til injeksjonsbrønner.
Dette var det ikke lett å �nne priser for, så vi har brukt
kostnader på 20 mill. NOK(fra nå: MNOK) på begge
hendelsene, da ingen kunne fortelle oss nøyaktig hva det
kostet. Prisene brukt for boring av nye brønner er 150
MNOK, videre 10 MNOK for en vanlig komplettering.
For et sidesteg varierer prisen mellom 50 og 200 MNOK,
avhengig av hvor langt sidesteget er. Vi regner så langt
det lar seg gjøre med worst case, dvs 200 MNOK. For
oljeprisen bruker vi som langtidsestimater worst case 20
USD pr fat, best case 50 USD pr fat, videre en veks-
lingsrate på 6 NOK pr 1 USD. Diksonteringsfaktoren er
8 % pr år. Under antagelsen om at alle andre parametre
holdes fast regnes det som 60% sannsynlig at oljeprisene
holdes på middelverdien, dvs 35 USD pr fat, og 20 % for
hhv. worst og best case. Denne sannsynligheten vil danne
grunnlaget for usikkerhetsberegningene i de forskjellige
tilfellene våre, men andre usikkerhetsmomenter er også
tilstede. De inkluderer hva Statoil faktisk er i stand til
å gjøre av de sidestegene vi har boret, om de kan åpne
de brønnene vi har åpnet, og videre om de kan gjøre om
produksjonsbrønnene til injeksjonsbrønner. Videre er det
også usikkerhet i prisene vi selv måtte estimere, og der-
for kan disse beregningene kun ansees som preliminære
beregninger for å undersøke om nærmere undersøkelser
er verdt å foreta. For priser på kjemikaliene har vi brukt
30 kr

kg for tensider og 20 kr
kg for polymer, som ble oppgitt

i e-post fra Torgeir Lunde[19]. Vi tar videre ikke hen-
syn til indirekte kostnader, som for eksempel logistiske
og administrative kostnader, og heller ikke til kostnaden
assosiert ved å injisere kun vann i en injeksjonsbrønn.
Dette vil ikke gi utslag på sammenligning mellom sam-
menhørende caser med/uten tensider og polymere i in-
jeksjonsvannet, men det ville naturligvis påvirket bereg-
ningene av lønnsomhetene mellom caser med forskjellig
total rate for vanninjeksjon. Da det er sammenligningen
mellom injeksjon av rent vann, og vann med tensider og
polymere vi er interessert i anser vi dette som tilstrekke-
lig for vårt formål med denne økonomiske beregningen.
For vår fullstendige økonomiske vurdering referer vi til
vår fagrapport.

6.2 Gamle brønner

Vi valgte å sammenligne case 7,8 og 10 med case 1, da
case 7 og 8 syntes å være de mest lønnsomme, og case
10 tilsvarer case 7 og 8, men med kun vanninjeksjon. I
case 7, 8 og 10 utvant vi hhv. 3 525 157, 3 562 893 og 3
455 974 �ere fat olje enn i case 1. Hvis vi beregner økte
inntekter fra case 1 blir dette svært lovende tall, men
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om vi diskonterer hele dette beløpet fra 2031 til 2007
med gitt diskonteringsrente blir beløpene mye lavere. Vi
fant at kjemikaliene gir en lavere forventet inntekt enn
tilsvarende case med kun vanninjeksjon, og med de økte
logistiske og administrative kostnadene dette medfører
vil det neppe være lønnsomt å bruke kjemikalier på de
situasjonene vi har sett på med de eksisterende brønnene
i forhold til å bare injisere vann. Dessuten gir case 7 og
8 svært liten pro�tt ved lav oljepris, hvilket tyder på at
casene er usikre investeringer. Disse tallene er ikke helt
reelle, da ikke hele overskuddet tas ut i 2031, hvilket
betyr at ikke hele beløpet skal diskonteres fra 2031, slik
vi har gjort her. Alikevel, dersom vi diskonterer beløpene
fra 2019 i stedet, vil alikvel case 10 være mer lønnsom enn
case 7 og 8, med en forventet pro�tt på 268.2MNOK.
Videre er det noe usikkerhet forbundet med muligheten
for å åpne C-16I for injeksjon igjen, men dette virker som
ikke for usannsynlig da den ikke før har hatt tekniske
problemer, og også tidligre var en injeksjonsbrønn. Alt i
alt synes dette som en risikabel situasjon økonomisk, og
bør i såfall utredes nøye om den skal iverksettes.

6.3 Område 1,2 og 3

Vi hadde her ingen lønnsomme caser, slik vi forklarte i 5.
For en veiledende økonomisk analyse henviser vi til vår
fullstendige fagrapport.

6.4 Område 4

Situasjon 1

Med den nye produksjonsbrønnen i case 23 ble utvin-
ningsgraden hevet til 63.9%, og med en borekostnad på
150 MNOK og kopletteringskostnad på 30 MNOK har
denne casen en positiv forventet pro�tt. Med injeksjons-
brønnen i case 24, og med kjemikaliene i case 25 blir
resultatet dårligre enn i case 23, så heller ikke her vil det
lønne seg med injeksjon av vann, eller vann med tensid/-
polymer. Case 23 gir alikevel dårligre forventet pro�tt
enn case 10, da case 10 er mye billigre, og derfor bør ikke
denne casen settes ut i live, med mindre borekostnadene
er lavere enn det vi har budsjettert med. Vi observerer
dessuten at ved lav oljepris er pro�tten negativ, hvilket
medfører at case 23 er høyst usikker økonomisk. Når vi
sammenlignet case24 og case 25 fant vi tydelig at den
lille økte utvinningsgraden ved bruk av tensider(case 25)
helt klart ikke kunne forsvare å bruke det i forhold til
kun vanninjeksjon(case 24).// //
Situasjon 2

Sammenligner vi case 27 med case26, som er tilsvarende
case med produksjonsbrønnen fra case 23 i tillegg til
C-43T2, ser vi at produksjonen med den nye produk-
sjonsbrønnen fra case 23 er markant større enn med bare
C-43T2. Det som er interessant i denne situasjonen er

at case 27(med tensider/polymere)ved gir et noe bedre
resultat enn case 28(uten tensider/polymere). Mens case
27 har en utvinningsgrad på 59.7% har case 28 en utvin-
ningsgrad på 59.5% i 2031. Dette tilsvarer 17500Sm3,
eller ca 110 063 fat med olje. Dette gir en ekstra inntekt
på hhv. 13 207 560 NOK, 23 113 230NOK og 33 018 900
NOK ved lav, middels og høy oljepris. Diskontert fra
2019 verdi til 2007 verdi blir dette hhv. 5 244 904NOK,
9 178 582NOK og 13 112 260 NOK, hvilket ikke er nok
til å dekke opp for bruken av tensid/polymer i 1 år hver.
1 år med bare tensider koster, med en injeksjonsrate på
1000 m3

dag og en konsentrasjon på 5.0 kg
m3 , 54 750 000NOK.

Diskonteres dette med den gitte diskonteringsrenten fra
2010 til 2007 blir verdien 43 462 315 NOK. Man må
altså ha en større forskjell på utvunnet olje for at det
skal lønne seg med kjemikaliene.

For en enkel økonomisk analyse av de andre case-
ne vi har simulert, og vår fullstendige analyse av
situasjonene nevnt her, henviser vi til vår fullstendige
fagrapport.

6.5 Oppsummering og usikkerhet

Den økonomiske analysen indikerer at bruk av tensi-
der/og polymere i strømningsvannet i Statfjordforma-
sjonen på I1-segmentet ikke vil fungere. Med våre caser
er vi langt unna å oppnå tilstrekkelige resutater for å
anbefale det. Videre ser vi at det er mulig å heve ut-
vinningsgraden i reservoaret betraktelig, først og fremst
med nye produksjonsbrønner, men at dette ikke lønner
seg da det koster for mye å bore de nye brønnene. Når vi
her da heller ikke tar hensyn til kostnader som admini-
strative og logistiske, blir prognosene ennå mørkere. Det
bør nevnes at våre injeksjonsbrønner ikke fungerte bra,
og at det ved lurere plassering av disse muligens kan
oppnås bedre e�ekt. Alikevel tror vi at resultatene ved
bruk av tensider/polymere vil være såpass små at det
ikke lønner seg i forhold til kun vannstrømning, dette
basert på de situasjonene hvor vi oppnådde en liten økt
produksjon med bruk av kjemikalier.

Vi ser at pro�tten i stor grad påvirkes av usikker-
heten i oljeprisene, slik at ved høye oljepriser er de �este
caser lønnsomme. Men da den estimerte sannsynlighten
for dette kun er på 0.2[17], er dette lite sannsynlig.
Dessuten påvirkes lønnsomheten av casene i stor grad
av de estimerte prisene forbundet med å modi�sere
eksisterende brønner, eller prisen for å bore nye. Videre
tar som nevnt ikke våre beregninger hensyn til indirekte
brukskostnader, samt at vi antar at hele overskuddet fra
økt utvinning tas ut i 2031. Dette er lite realistisk, og gir
mindre pro�tt enn det i virkeligheten ville vært. Alikevel
tjener dette som en indikajson på hvilken størrelsesorden
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pro�ttene er av. Denne forskjellen er størst på casene
hvor utvinningsgraden øker raskt i perioden rett etter
2007, for å senere �ate ut, derfor vil den egentlige
pro�tten fra slike caser avvike noe fra våre begregninger,
hvilket må tas hensyn til i vurderingen av casene.

7 Konklusjon

Med grunnlag i analysen av simuleringene våre, og de
økonomiske betraktningene, kan vi ikke si å ha sett at
bruk av tensider og/eller polymere i injeksjonsvannet
er lønnsomt. Selv om vi i enkelte av casene har sett
e�ekt kjemikaliene, har det ikke vært slik at det har
lønnt seg økonomisk sett i forhold til vanninjeksjon. På
område 4 hadde vi to situasjoner hvor vi utvant mer
olje med kjemikaliene enn uten, men vi ser at grunnet
kostnadene på kjemikaliene var de ikke lønnsomme i
forhold til kun vanninjeksjon. Når man dessuten tar
med de indirekte kostnadene som følger med, som for
logistikk, administrative kostnader og kostnader for å
gjøre dette forsvarlig sett fra miljø-perspektiv, må derfor
gevinsten i form av økt oljeutvinning være betraktelig
større enn det vi har klart i påvise.

Alikevel vil vi ikke avskrive potensialet til metoden
fullstendig. Vi har stedvis sett klar e�ekt av kjemika-
liene, men grunnet dårlige brønnplasseringer fra vår
side hendte det at de virket mot sin hensikt, og gav
dårligre utvinning. Dette tyder på at man ved eventuell
bruk av denne metoden må utvise stor forsiktighet ved
plassering av nye brønner, ellers påløper risikoen at det
vil virke mot sin hensikt. Plassering av brønner slik at
man unngår dette er nok lettere for personer med mer
erfaring enn oss. Det vi alikevel vil konkludere med er at
med dagens brønner er ikke bruk av tensider/polymere i
injeksjonsvannet lønnsomt, slik det ser ut fra simulerin-
gene våre. Vi har lagt merke til at større konsentrasjoner
av kjemikaliene i injeksjonsvannet, og lengre perioder
av injeksjoner, gir høyere utvinningsgrader, se Figur 14.
Ved utvikling av mer e�ektive surfaktanter og polymere
kan man derfor kanskje oppnå bedre resultater innen de
rammene vi har simulert. Det kan være interessant som
et alternativ til våre simuleringer å kombinere område
3 og 4, og forsøke å strømme olje fra område 4 til et
eventuelt sidesteg fra C-43T2.

Spørsmålet må stilles om Statfjord-formasjonen på
I1-segmentet ikke er passende for denne EOR-metoden.
Vi har liten kommunikasjon mellom lagene i vertikal
retning, dessuten er mye av restoljen lokalisert på
randen av reservoaret(område 2 og 3), hvor det er svært
fragmentert. Strømningen ser derfor ikke ut til å være
e�ektiv, da den ikke når disse ”enslige” cellene langs
randen. Det kan tenkes at det på reservoarer med høy

restoljemetning i ”penere” områder vil ha mer e�ekt av
denne metoden. Av områdene vi har fokusert på tror vi
derfor at område 4 vil være best til brkuen av denne
metoden, mens område 3 kanskje utvinnes lettere ved
et sidesteg fra den eksisterende produksjonsbrønnen
C-43T2. Vi innser dessuten våre egne svakheter innenfor
dette området i forhold til andre, mer erfarne personer,
som ved smartere plassering av brønner kanskje kan
oppnå bedre resultater, og andre konklusjoner, enn oss.
Vi vil dessuten påminne leseren om usikkerheten i de
økonomiske beregingene våre, som ble foretatt etter
de forutsetninger nevnt i avsnitt 6.1. Dessuten er det
på ingen måte sikkert at alle casene vi har simulert i
virkeligheten lar seg gjøre, eller at reservoaret vil oppføre
seg nøyaktig som i simuleringsmodellen i Eclipse, men
dette er det beste verktøyet tilgjengelig for oss.

Når det gjelder i hvilken sekvens man skal injisere
tensider og polymere, så har vi i simuleringene her brukt
en jevn blanding, som forklart i case 8. Det vi oppdaget
var at ingen av sekvensene vi forsøkte i simuleringene
med de opprinnelige brønnene skilte seg markant fra
hverandre, og det var heller ikke tilfellet når vi boret
nye brønner. Vi kan derfor ikke på grunnlag av våre
simuleringer avgjøre om noen av sekvensene er markant
bedre enn andre.

Til slutt vil vi nevne en tanke om bruken av tensi-
der/polymere for fremtiden: Vi så i enkelte av våre
simuleringer at vi ved bruk av tensider/polymere kunne
oppnå en rask utvinning av olje i starten, slik at
metoden muligens kan brukes for reservoarer med korte
prospekter for å få ut mer olje raskt, eller muligheten å
utvinne mye av oljen raskt, for å så stenge brønnen, og
at dette kan være lønnsomt sett i nåverdi-perspektiv.
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8 Figurer

Figur 1: Gullfaks' geogra�ske plassering. Figurene er hen-
tet fra [16].

Figur 2: Oljemetning i I1 segmentet, Statfjordformasjo-
nen, 1.januar 2007.Figuren generert fra Eclipse-modell.

Figur 3: Permeabilitet i x-retning. Figuren generert fra
Eclipse-modell.
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Figur 4: Sammenheng mellom restoljemetning og kapil-
lærtallet. Figuren er hentet fra [15].

Figur 5: En oljedråpe er fanget i den porøse kanalen. Å
senke grense�atespenningen kan hjelpe oss å �ytte oljen.
Figur hentet fra [3].

(a) Vann er wetting

(b) Kvikksølv er non-wetting

Figur 6: Illustrasjon av wetting og non-wetting fenomen

Figur 7: Figuren viser micellenes struktur. Figuren er
hentet fra http://www.answers.com/topic/micelle
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Figur 8: Tensidspredning i 2031 ved kontinuerlig inn-
sprøyting hele perioden.

Figur 9: Utvinningsgrad med nåværende brønner. Rød:
case1, grønn: case7, blå: case8, turkis: case9, rosa: case10

Figur 10: Områdene for videre simulering med nye brøn-
ner
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(a) Område 1 og 4

(b) Område 2 og 3

Figur 11: Omtrentlig plassering av nye brønner i simule-
ringene

(a) Utvinningsgrader. Rød: case1, grønn: case10, blå:
case23, turkis: case24, rosa: case25

(b) Bottom hole trykk i C-43T2.Rød: case1, grønn:
case10, blå: case23

Figur 12: Utvinningrader og bottom hole trykk for C-
43T2 for område 4, situasjon 1.
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(a) Utvinningsgrader. Rød: case1, grønn: case10, blå:
case26, turkis: case27, rosa: case28

(b) Utvinningrader, zoomet inn. Rød: case1, grønn:
case10, blå: case26, turkis: case27, rosa: case28

Figur 13: Utvinningsgraden område 4, situasjon 2

(a) Brønner brukt i denne simuleringen

(b) Rød:vannstrømming, Grønn: høy konsentrasjon av kjemikalier, blå:
lav konsentrasjon av kjemikalier

Figur 14: Eksempel på at høyere kjemikaliekonsentra-
sjon gir bedre utvinningsgrad. Rød graf ligger under den
blå og synes ikke. Høy konsentrasjon: tensider:5.0 kg

m3 ,
polymere:0.5 kg

m3 . Lav konsentrasjon: tensider:0.1 kg
m3 ,

polymere:0.1 kg
m3 .
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