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FORORD

Dette er den faglige rapporten til gruppe 5 i Eksperter i Team, Gullfakslandsbyen
2009. Per i dag har StatoilHydro satt en injektor B-7C og har i tilegg planlagt en
produksjonsbrgnn A-36A som skal bores i 2009. Denne rapporten tar for seg
strategier som kan gke utvinningen og lgnnsomheten i segmentet ved & sette inn
nye produsenter og injektorer.

Vi gnsker a rette en spesiell takk til Jan Ivar Jensen, Jan Einar Vag og Havard
Lauritsen for all hjelp og statte vi har fatt i arbeidet med denne oppgaven. | tillegg
ansker vi a takke StatoilHydro pa Sandsli i Bergen, Jon Kleppe, Heidi Vinge og
Bagrge Andreas Johansen.



SAMMENDRAG

| denne rapporten tar vi for oss ulike strategier for & gke utvinningen av olje i
Cook-formasjonens I1-segment. Injektoren B-7C er allerede boret i omradet, og
StatoilHydro planlegger & bore produsenten A-36A i Igpet av sommeren 2009.

Som utgangspunkt for oppgaven ble denne base casen, med B-7C og A-36A
aktive, simulert. Resultatene fra denne simuleringen ble brukt som
sammenligningsgrunnlag for resultatet av de andre casene. S@r i reservoaret
finnes en forkastning, og det er usikkert om denne er apen eller lukket. Det ble
derfor simulert caser for begge tilfeller.

Med apen forkastning ble det gjort simuleringer der det ble innfart en ny
produsent og en ny injektor. Plasseringen til disse ble valgt gjennom prgving og
feiling. Det ble simulert med kun en ny produsent, med en ny produsent og en ny
vanninjektor, og med en ny produsent og en ny WAG-injektor. Utvinningsgrader
og naverdi ble sammenlignet, og casen med ny produsent og WAG-injektor kom
best ut. Den hadde bade hgyest utvinningsgrad (denne ble gkt med 10,67 % i
forhold til base case) og hgyest naverdi.

Med lukket forkastning ble resultatet av base case mye darligere enn med apen
forkastning. For a bedre resultatet ble det farst forsgkt & endre perforeringene i
A-36A, noe som til en viss grad hjalp pa resultatet. Deretter ble det ogsa her
innfgrt en ny produsent og en ny injektor. Som ved simuleringene med apen
forkastning ble det casen med en ny produsent og en ny WAG-injektor som ga
best resultat. Men sammenlignet med simuleringene med apen forkastning ble
bade utvinningsgrad og naverdi vesentlig lavere.
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1. PRESENTASJON AV PROSJEKTET

1.1. Mal

Malet med denne oppgaven er IOR (Improved Oil Recovery) i Gullfaksfeltets 11
segment, i Cook-formasjonen. Per i dag er det kun én aktiv brgnn i Cook-
formasjonens I1-segment — vanninjektoren B-7C. | tillegg er produsenten A-36A
planlagt ferdigstilt i lapet av sommeren 2009. Gruppens oppgave var a se pa
mulighetene for gkt produksjon, i hovedsak gjennom a:
e innfare nye produsenter og injektorer (vann, gass, WAG) som gker feltets
naverdi.
e undersgke hvordan en lukket forkastning vil pavirke base case, og
strategier for & bedre utvinningen i sa tilfelle.

1.2. Bakgrunn

1.2.1. Gullfaksfeltet "

Gullfaksfeltet er et stort olje- og gassfelt lokalisert i Tampenomradet nord i
Nordsjgen (Figur 1-1). Feltet ble oppdaget i 1979, men da hadde allerede
forventningene til blokk 34/10 lenge veert store — faktisk sa store at far
lisenstildelingen i 1978 gikk blokk 34/10 under kallenavnet Gullblokken.

Gullfaks B

"0, _.-.@Bé[gen .

Figur 1-1: Gullfaks’ Iokasjon |

Produksjonen ble startet fra Gullfaks A plattformen i desember 1986, og i lgpet
av de neste par arene ble feltet utvidet med ytterlige to produksjonsplattformer. |
dag bestar feltet ogsa av fire undersjgiske satellittfelt operert fra Gullfaks A og C.
| tillegg gar produksjonen fra andre naerliggende felt (Tordis, Vigdis og Visund)
via Gullfaks-anleggene for transport til land. Oljen sendes via lastebgyer med



tankskip til diverse raffinerier, mens gassen sendes via Statpipe (rgrledning) til
Karstg nord for Stavanger for behandling. Herfra eksporteres gassen direkte til
kontinentet.

1.2.2. Dagens status "

StatoilHydro har som mél & produsere 400 MSm?® olje og 30 MSm? gass fra
Gullfaks hovedfelt. Fra produksjonstart i 1986 og frem til sommeren 2008 har det
blitt produsert ca 340 MSm? olje. Opprinnelig var malet en utvinningsgrad p&

44 %, men grunnet flere faktorer (bl.a. lavere restoljemetning, bedre
reservoarkunnskap og hgyere teknologi) har dette blitt gkt til 60 %. Det er et
ansket mal & gke utvinningsgraden ytterlige til 70 % for hovedformasjonene.

Gullfaks nadde toppen av sin produksjon i 1994, og er na inne i
avtrappingsfasen. Det er fortsatt mulig & produsere mer fra feltet, men dette
krever gkt kartlegging av resterende oljelommer i tillegg til gkt utbytte av vann- og
gassinjeksjon.

1.2.3. Reservoaret "'

Gullfaksreservoarene ligger pa 1700-2000 meters dyp og er delt opp i fire
formasjoner: toppformasjonen Brent, Cook, Statfjord og bunnformasjonen Lunde.
Brent bestar i hovedsak av sandstein fra mellomjura, mens de andre tre bestar
av sandstein fra sein Trias og tidlig Jura.
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Figur 1-2: Reservoarene i Gullfaks ligger i et veldig komplekst omrade med mye
forkastninger og roterte blokker.

Gullfaksfeltet er lokalisert pa en stor rotert blokk vest for Vikinggraben. Denne
blokken er igjen delt opp i mindre, roterte blokker. Figur 1-2 viser hvordan feltet



bestar av et ikke-rotert horstomrade i gst, et kraftig rotert dominoomrade sentralt
og i vest, mens det i mellom disse er en veldig kompleks overgangsstruktur
bestaende av mange fragmenter. Hovedforkastningene i horstomradet faller ca
60-65° mot vest, mens de i dominoomradet faller ca 30° mot gst.

Figﬂur.('lll—;S:' CJC.)E)T(- I1 segmentet

Gullfaks’ hovedfelt er delt opp i segmenter, og i dette prosjektet sees det kun pa
Cook-formasjonen i segment I1 (se Figur 1-3). Det er antatt at 11 har begrenset
kommunikasjon til I2A. Cook-formasjonen er delt opp i tre hovedgrupper eller -
lag: Cook-1, Cook-2 og Cook-3. Cook-1, som er lokalisert nederst, bestar av
marin skifer med innslag av tynne finkornige sandsteinslag. Dette laget er derfor
regnet som et darlig reservoar.

Cook-2 er finkornig sand- og siltstein avsatt i brede belter pa ca 50 meter.
Permeabiliteten er anslatt til & ligge rundt 10 milliDarcy. Bergarten er egentlig
ansett som darlig reservoar, men pa grunn av en veldig god kontinuitet regnes
reservoaret som darlig til moderat. Laget inneholder en del olje og er derfor
ansett som viktig for utvinningen.

Cook-3 bestar av medium til finkornige sandsteiner av varierende tykkelser. Dette
laget inneholder en del ressurser. Permeabiliteten er veldig god (opp til ca. 2
Darcy) og laget regnes derfor som godt reservoar.

Vedlegg 8.1 viser den stratigrafiske kolonnen til reservoaret.



1.2.4. konomi

For & vurdere hvilke lgsninger som vil veere mest lgnnsomt gnsket StatoilHydro
at vi tok i bruk netto naverdi, NPV (net present value). Naverdien til en sum
penger sier noe om verdien til denne summen relativt til dens verdi om noen ar.
Dette fordi man for eksempel kunne ha satt 100 kroner i en bank og fatt
renteinntekter. Det betyr at regner man ut netto naverdi til forskjellige prosjekt far
man et sammenligningsgrunnlag for a vurdere hvilket prosjekt som er mest
lannsomt. | utregningene av netto naverdi tas det falgelig med inntekter og
investeringsutgifter, og generelt vil et prosjekt veere lsnnsomt dersom netto
naverdi er stgrre enn null.

Naverdien til en sum far man ved formelen Ry/(1+i)"t hvor t er antall ar inn i
fremtiden, R, er inntekter minus utgifter om t ar, og i er diskonteringsraten. Netto
naverdi fas ved & summere disse naverdiene over antall aktuelle ar.

Tabell 1-1 viser de gkonomiske antagelsene vi fikk fra StatoilHydro.

Tabell 1-1: Estimert olje- og gasspris fra Statoilhydro

Year Oil price Gas price3
[USD/bbl] [NOK/Sm?]
2009 60 1.60
2010 65 1.75
2011 68 1.80
2012 70 1.90
2014 > 75 2.00

Usikkerhet:
Olje- og gasspris: Hayl/lav +/- 40 %
Brgnnkostnader: Hay/lav +/- 40 %

Vekslingskursen skulle veere 6 NOK/USD og vi skulle bruke en diskonteringsrate
pa 8 %.

Snittid pa boring av sidesteg til reservoaret ca. 45 dager.

For reservoardelen skulle vi anta at boringen leverte 80m/dagen. Lengden av
brgnnen i reservoardelen skulle estimeres via simuleringsmodellen.
Komplettering 14 dager.

Alt dette med en kostnad pa 1.5MNOK dagen.



Produksjonskostnader og andre kostnader er ikke tatt med, men disse vil
sannsynligvis ogsa veere tilnaermet lik for alle lgsninger. Vi antar ogsa at gassen
produsert ikke selges da det er vanlig injisere dette tilbake pa Gullfaks.

Som vurderingsgrunnlag skulle vi gjgre falgende. Regne ut netto naverdi og
regne ut netto naverdi i verste tilfelle, NPV lav, og i beste tilfelle, NPV hgy. | det
verste tilfellet blir det da netto naverdi dersom olje- og gassprisene har minket 40
% mens kostnadene har gkt med 40 %, og motsatt for beste tilfelle. I tillegg skulle
vi regne ut forventet netto naverdi, ENPV (expected net present value). Det
skulle regnes ut pa falgende mate. Vi skulle bruke de gitte haye og lave prisene
for oljen mens resten av prisene skulle veere uforandret. Deretter skulle vi vekte
pa falgende mate; 60 % sjanse for at oljeprisene er slik de er antatt, 20 % sjanse
for lav pris og 20 % sjanse for hgy pris. Her kan det nevnes at siden vektingen er
symmetrisk (20 % / 60 % / 20 %), og hgy og lav pris for oljen er symmetrisk(+/-
40 %), vil NPV og ENPV bli identiske.

Kommentarer til utfgrelsen

@konomiberegningene ble gjort i Microsoft Office Excel. For a finne hvor mye olje
som var produsert i Igpet av et ar brukte vi Eclipse Office. Der kunne vi regne ut
giennomsnittlig dagsproduksjon av olje og gass i lgpet av et ar og gange dette
med antall dager i aret. Ideelt sett skulle vi kanskje ha fatt ut arsproduksjon
direkte, men det fant vi ikke helt ut av. Den fgrstnevnte metoden burde uansett
fungere like greit. For & gjgre et estimat pa lengden til en brgnnbane i
reservoardelen brukte vi et maleverktay i GLview. Alle simuleringene vi har gjort
har blitt kjgrt fram til 2030. | beregning av naverdiene er det da antatt produksjon
helt fram til 2030 selv om dette ikke vil veere realistisk. Det viser seg uansett ikke
& pavirke rangeringen av beste lgsninger.
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2. RAMMEVILKAR

Simuleringene i denne oppgaven er gjennomfart med programmet Eclipse.
Vurderinger og sammenligninger er gjort ved hjelp av programmene Eclipse-
Office og Ceetron GL-view Inova.

Vi har brukt eclipsemodellen fra StatoilHydro uten noen form for endringer i
simuleringen av Base Case. Dette har medfart at B-7C startet injeksjonen i 2008
0og A-36A startet produksjonen i 2009. | lgpet av semesteret fant vi ut at ingen av
disse brgnnen er startet opp, det betyr at datoene i rapporten var kun er
veiledende.

I simuleringene med WAG-injeksjon antas det at gassproduksjonen er stor nok til
a dekke den injiserte gassen. Det er derfor ikke lagt til noen ekstra kostnad ved a
injisere gass. Inntekter fra salg av gass er utelatt i alle caser, da det antas at
gassen vil bli injisert andre steder hvis den ikke brukes direkte i dette feltet.
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3. SIMULERINGER

For & finne optimal utvinningsstrategi for Gullfaks’ 11-segment i Cook-
formasjonen ble det gatt systematisk til verks. Det fgrste som ble gjort var &
simulere StatoilHydros egne planer for & ha et utgangspunkt og et
sammenligningsgrunnlag. Deretter ble det plassert en ny produksjonsbrgnn i
reservoaret og det ble gjort flere forsgk for a finne den beste lokasjonen for
denne. Det ble prgvd med bade vertikale og horisontale brgnner, og plasseringen
i forhold til den eksisterende injektoren ble vurdert. Nar den beste lokasjonen var
funnet ble det satt inn en ekstra injektor, og igjen ble det gjort flere forsgk for a
finne ut hvor denne burde vaere plassert, og ogsa nar denne burde starte opp i
forhold til produsenten. Til slutt ble det gjort simuleringsforsgk med forskjellige
injeksjonsmetoder.

Det ble ogsa gjort simuleringsforsgk hvor forkastningen pa Figur 3-1 var lukket
(denne er normalt antatt & veere apen). Fremgangsmaten for & finne optimal
utvinningsstrategi var den samme som med apen forkastning: Prgving og feiling
med hensyn pa plassering av brgnner, tidspunkt for oppstart av disse, og
injeksjonsalternativer.

| kapitlene under beskrives simuleringene med de brgnnplasseringene som ga
best resultat. Simuleringer med andre brgnnlokasjoner og brgnnbaner ga lavere
utvinningsgrad og netto naverdi, og er derfor ikke tatt med.

Figur 3-1: Modell av reservoaret. Forkastningen er lagt inn med rgdt.
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3.1. Produksjonsmetoder

3.1.1. Vanninjeksjon

Hydrokarbonreservoarer bestar av naturlige steinformasjoner som er mettet med
hydrokarboner og vann. Grunnet deres beliggenhet under jorda, og deres hgye
temperatur, er de som oftest utsatt for hgyt trykk, noe som utnyttes nar
hydrokarboner utvinnes.

Etter hvert som reservoaret tammes, vil trykket synke, og stramningen til
omrader med produserende brgnner vil avta. Ved a injisere vann i reservoaret,
opprettholder man trykket og presser hydrokarboner mot de produserende
brgnnene. Slik kan man forlenge brgnners levetid og gke utvinningen av
hydrokarboner.

Vannet man injiserer ma oppfylle visse krav. Blant annet gnsker man & unnga at
injeksjonsutstyret tetter seg eller blir utsatt for scale. | tillegg vil injisering av
oksygen- og bakterieholdig vann kunne forsure reservoaret ved at det dannes H-
2S. Vannet ma derfor som oftest gjennom en renseprosess fgr det injiseres.

3.1.2. WAG-injeksjon (water-alternating-gas) "

WAG er en injeksjonsprosess der man veksler mellom a injisere vann og gass.
Prosessen ble opprinnelig utviklet for & bedre fortrengningseffekten ved
gassflemming, og vannet og gassen er hovedsakelig ment & falge samme vei
giennom reservoaret. Man kan ogsa injisere simultant, dette kalles SWAG.
Tanken bak WAG er at gravitasjonskreftene sgrger for at vannet driver olje ut av
reservoarets nedre deler, mens gassen driver olje ut av de gvre delene.
Trefasestramning er bedre egnet til & fortrenge restolje fra poresystemet enn
tofasestrgmning.

WAG er en veletablert teknologi i StatoilHydro, og de har benyttet seg av dette
pa flere felt, blant annet Gullfaks. IOR-potensialet ved bruk av WAG kontra vanlig
vanninjeksjon anses a ligge pa rundt 5 — 10 %. Gasskostnadene utgjgr en stor
del av de totale kostnadene, unntatt i de tilfeller hvor det finnes overskudd av
gass fra produksjonen.

3.1.3. Huff&Puff

Huff&Puff bruker en sakalt "multipurpose” brgnn som kan brukes bade til
injeksjon og produksjon. | en slik brgnn veksles det mellom gassinjeksjon og
produksjon i bestemte sykler. Mellom injeksjons og produksjonsperioden er det
viktig & gi brennen en "hvile tid” slik at den injiserte gassen far tid til & fordele seg
| reservoaret.
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3.2. Base Case

Som en base case ble det tatt utgangspunkt i brgannene StatoilHydro har planlagt
for 11-segmentet. | modellen fra StatoilHydro er injektoren B-7C boret sommeren
2008 og produsenten A-36A hgsten 2008. (I virkeligheten ble ikke B-7C boret far
sent pa hgsten 2008 og A-36A er planlagt boret pA sensommeren 2009.)

Figur 3-2: Brgnnplasseringer base case

Som Figur 3-2 viser ligger B-7C lokalisert nord i segmentet mens A-36A ligger i
Sgrast.

Begge brgnnene er perforert i Cook-2; B-7C helt i bunn av Cook-2, A-36A stort
sett gjennom hele Cook-2. Dette fordi Cook-2 har lavest permeabilitet og dermed
er mye vanskeligere a produsere. Cook-3 har sapass hay permeabilitet at dette
laget vil (sannsynligvis) bli produsert via Cook-2 (se Figur 3-3).

Det som egentlig ville blitt gjort i et slikt tilfelle er at man ville perforert i Cook-2,
for deretter & hydraulisk sprekke opp reservoaret opp til Cook-3. P& denne maten
ville Cook-3 blitt produsert via sprekken, og ikke via laget under slik vi har gjort
det i simuleringen. (Grunnen til at vi ikke har brukt dette i simuleringen er fordi
dette er vanskelig a fa til i Eclipse.)

14



Produsent Injektor

Figur 3-3: Perforeringsstrategi

B-7C er en vanninjektor hvor injeksjonsraten er regulert av bunnhullstrykket. Det
vil si at raten reguleres slik at bunnhullstrykket er konstant, i dette tilfellet 425
bara. Injeksjonen ble startet rett etter ferdigstillelse (altsa juli 2008).

Produksjonen ble i modellen startet i februar 2009.

Resultat

Tabell 3-1: Resultater base case
Case FOPT i 2030 Utvinningsgrad i 2030 | Ar, WC over 95 %
Base Case | 1,2957 | *1076 44,45 % 2021

Simuleringen viser at StatoilHydros planlagte brann(er) vil gi en utvinning pa 1,30
millioner Sm? olje frem mot 2030. Det vil gi en utvinningsgrad pa 44,5 %.
Vedlegg 8.2.1 viser hvordan olje- og gassproduksjonen allerede etter ett ar
gradvis vil bli erstattet av vannproduksjon. Fra og med 2021 vil watercut veere
over 95 %. Oljeraten vil fra da av synke fra ca 60 Sm®dag til ca 40 Sm®dag i
2030. Den hgye vannproduksjonen vil kunne bli et problem, og produksjon fram
til 2030 er usannsynlig.

Annet

Simuleringsforsgk viser at hvis A-36A reperforeres hgyt oppe i Cook-3 rundt ar
2021 vil dette kunne gke utvinningsgraden med ca 1 % (20.000 Sm?), noe som
grovt regnet tilsvarer 4,5 MNOK.
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3.3. Innfgring av ny produsent (P4C)

Siden simuleringene med base case viste at det er mye olje igjen nordgst i
reservoaret, kan det vaere aktuelt & innfgre en ny produsent i dette omradet. Det
ble derfor simulert forskjellige caser med produsenten P4C.

Figur 3-4: Brgnnplasseringer i P4C-casene

Figur 3-4 viser de ulike brgnnenes plassering i reservoaret. Injektoren I12A
brukes ikke i den fgrste simuleringen.

3.3.1. PAC

Brgnnene fra base case er fortsatt med i denne casen, siden disse uansett skal
bores av StatoilHydro. | tillegg er det lagt inn en ny produsent, P4C, fra nord mot
s@r i reservoaret (se Figur 3-4). Denne er perforert i Cook-2. Produksjonen fra
PAC starter i 2013.

Tabell 3-2: Brgnnbeskrivelse case P4C

Brgnn | Type Oppstart | Trykkbegrensning injeksjon [bar] | Oljerate [Sm”3/d]
B-7C | Vanninjektor | 01.jun.08 | 425 N/A
A-36A |Produsent |01.jan.09|N/A 800
PAC |Produsent |01.jan.13|N/A 800
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Resultat

Tabell 3-3: Resultater case P4C

Case | FOPT i 2030

Utvinningsgrad i 2030

Ar, WC over 95 %, A36A

Ar, WC over 95 %, P4C

P4C

1,4260|*1076 | 48,92 %

N/A

2018

Ved & innfare produsenten P4C gkes utvinningsgraden til nesten 49 %. Det er
likevel ganske mye olje igjen, og spesielt A-36A utnyttes ganske darlig. Denne
stenger produksjonen allerede i 2013, fordi trykket blir for lavt. Det kan derfor
veere lurt & bore en injektor i neerheten av A-36A, som kan gi trykkstatte. P4C
produserer fra og med 2013, men vannproduksjonen er hgy. | 2018 passerer

watercuten 95 %.

3.3.2. PAC_I2A

Dette er den samme casen som P4C, men det er i tillegg lagt inn en ny
vanninjektor, 12A, sgr i reservoaret (Figur 3-4), i neerheten av A-36A. Denne er
perforert i bunnen av Cook-2, og injeksjonen starter i 2010. Hovedformalet med
dette er & gi trykkstatte til A-36A, slik at denne kan produsere over lenger tid.

Tabell 3-4: Brgnnbeskrivelse case PAC 12A

Brgnn | Type Oppstart | Trykkbegrensning injeksjon [bar] | Oljerate [Sm”3/d]
B-7C |Vanninjektor | 01.jun.08 | 425 N/A
I2A Vanninjektor | 01.jan.10| 425 N/A
A-36A | Produsent |01.jan.09 | N/A 800
PAC |Produsent |01.jan.13|N/A 800
Resultater
Tabell 3-5: Resultater case PAC_I2A
Ar, WC over 95 %, | Ar, WC over 95 %,
Case FOPT i 2030 |Utvinningsgrad i 2030 | A36A PAC
*10/\
PAC 12A|1,5440|6 52,97 % 2014 2015

Trykkstgtten til A-36A hjelper, og na er utvinningsgraden kommet opp i nesten 53
%. Det kommer ogsa fram at det produseres en del gass, og det kan derfor veere
en idé a injisere denne i tillegg. Dette vil gke utvinningen av olje i reservoarets
avre deler. Vannproduksjonen er hgy og begge brannene nar watercut over 95
% relativt tidlig. Dette kan komme av at det na er to injektorer som injiserer vann.
Dette er ikke optimalt, og den hgye vannproduksjonen kan fgre til nedstenging av

produksjonen far 2030.
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3.3.3. PAC_WAG

| denne casen brukes de samme brgnnene som i PAC_I2A, men for I12A byttes
det fra vanninjeksjon til WAG-injeksjon. Det injiseres vann i fem maneder og
deretter gass i en maned, slik at det blir to sykluser per ar.

Tabell 3-6: Brgnnbeskrivelse case P4AC WAG

Brgnn | Type Oppstart | Trykkbegrensning injeksjon [bar] | Oljerate [Sm”3/d]
B-7C |Vanninjektor |01.jun.08|425 N/A

I2A | WAG-injektor |01.jan.10|425 N/A

A-36A | Produsent 01.jan.09 |N/A 800

P4C |Produsent 01.jan.13 |N/A 800

Resultat

WAG-injeksjon gker utvinningen enda mer. Na er den kommet opp i 55,17 %,
noe som er 10,67 % mer enn i den opprinnelige basen casen. Med tanke pa at
Gullfakslandsbyens mal er & gke utvinningen med 10 % ma dette anses som
tilfredsstillende. Ogséa i denne casen er vannproduksjonen hgy, og 95 % watercut
nas tidlig for begge produsentene.

Tabell 3-7: Resultater case PAC WAG

Ar, WC over 95 %, Ar, WC over 95 %,
Case FOPT i 2030 |Utvinningsgrad i 2030 | A36A PAC
PAC WAG 1,6080|*10’\6 55,17 % 2015 2015

3.3.4. Sammenligning av P4C-simuleringer

Figur 3-5 viser feltets totale oljeproduksjon for de tre casene der P4C er boret.
Innfgringen av injektoren I2A har stor betydning for utvinningen. Denne gker
trykket rundt A-36A, slik at denne kan produsere lenger. Utvinningen gker ogsa
nar man injiserer gass (WAG-injeksjon), fordi man da far med mer olje fra feltets
gvre deler. PAC_WAG er den av alle vare simuleringer der oljeutvinningen er
hayest, og den har ogsa hgyest naverdi.
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— FOPT vs. DATE (P4C_2)
FOPT vs, DATE [P4C_I2A)

— FOPT vs. DATE (P4C_WAG)
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Figur 3-5: Total oljeproduksjon

| Tabell 3-8 nedenfor star netto naverdiene. Tallene viser at pa tross av ekstra
kostnader med en ekstra brgnn og eventuelt en ekstra injektor, sa lanner dette
seg. Til og med i verste tilfelle, NPV lav, hvor brannkostnadene er antatt hgye og
oljeprisen er antatt lav. Som forventet kommer P4C_WAG lgsningen best ut i alle
tilfellene.

Tabell 3-8: Netto naverdi for base case og P4C-casene (med og uten injektor).

NPV NPV lav NPV hay ENPV
Netto néverdier (MNOK) (MNOK) (MNOK) (MNOK)
BASE_CASE 1583 871 2294 1583
P4C 1804 948 2660 1804
P4C_I2A 1946 970 2921 1946
PAC_WAG 2058 1037 3078 2058
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3.4. Base Case med lukket forkastning

| denne casen har vi tatt utgangspunk i et worst-case scenario der forkastningen i
reservoaret er lukket (tegnet med rgdt i Figur 3-6). Dette vil skape en mye lavere
produksjon ettersom mesteparten av A-36A ligger til venstre for forkastningen. Vi
har ogsa gjort forsgk med forskjellige perforeringer i A-36A ved lukket forkastning
for & se om det kan gke utbyttet til et akseptabelt niva uten a lage nye branner.
Det at forkastningen er lukket gjar at vi i praksis kan dele reservoaret i 2 deler
ettersom det ikke vil veere kommunikasjon mellom sgr siden og nord siden av
forkastningen. Figuren under viser A-36A, B7C og forkastningen. Som vi ser vil
ikke B-7C ha noen seerlig effekt pa produksjonen i A-36A.

Figur 3-6: Forkastning og brgnnplasseringer

Resultater

Som vi ser pa resultatene i Tabell 3-9 far vi en mye lavere utvinning enn den
opprinnelige base casen. Vi har na en utvinningsgrad pa 17,55 % mens vi med
apen forkastning hadde en utvinningsgrad pa over 44 %. Ettersom A-36A kun har
perforeringer i det lille omrade begrenset av forkastningen sa stopper produksjon
far 2010. Vi har altsa mindre enn 1 &r med produksjon.

Tabell 3-9: Resultater BASE_CASE_FAULT

Case FOPT i 2030 |Utvinningsgrad i 2030 | Ar WC over 95%, A36A

BASE_CASE_FAULT|0,5116]*10"6[17,55 % N/A
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3.4.1. Nye perforeringsdyp

For & prave & gke utvinningsgraden uten a plassere nye injektorer sa forsgkte vi
a kun perforere i den delen av reservoaret som ligger "nedenfor” forkastningen.
Vi starter produksjonen i det nederste segmentet i 2009. Etter 2 ar med
produksjon, i 2011 stenger vi av denne nederste delen av brgnnen og apner opp
det resterende omradet.

Tabell 3-10: Resultater med nye perforeringer

Case FOPT i 2030 |Utvinningsgrad i 2030 | Ar WC over 95%, A36A
BASE CASE FAULT 0,5116 |*1076| 17,55 % N/A
BASE CASE FAULT 1A|1,0231|*10"6|35,10 % 2014

Vi ser at dagsraten (Vedlegg 8.7.4) i tidsrommet 2009-2010 er omtrent det
samme som i base case med lukket forkastning (Vedlegg 8.7.1). Etter at vi apner
perforeringene i toppen far vi en ny topp i 2011. Her synker igjen produksjonen
raskt det fgrste aret, men etter 2012 far vi en svakt avtakende produksjonsrate.
Dersom brgnnen produseres frem til 2030 vil det gi en utvinningsgrad pa 35,10 %
det gir en god gkning i utvinning fra casen men de opprinnelige perforeringene.
En ting som ma tas med i betraktningen er at vi passerer 95 % vannproduksjon i
2014. Dersom produksjonen stoppes pa dette tidspunktet vil det gi en
utvinningsgrad pa 24,57 %. Det & endre perforeringene har altsa uansett en
effekt i forhold til base case nar forkastningen er lukket.
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3.5. Lukket forkastning med ekstra brgnner

Som den det forrige scenarioet viste s blir det et lite utbytte av reservoaret hvis
vi har en lukket forkastning og kun A-36A som produsent. Vi har derfor gjort
simuleringer med en ekstra produsent for & gke utbyttet fra denne siden av
forkastningen. Den beste brgnnplasseringen vi fant er den samme som P4C. Vi
har ogsa undersgkt effekten av a plassere en ekstra injektor, bruk av Huff&Puff
0og WAG injeksjon. Injektoren 12A har samme plassering som injektoren i de
andre casene. A-36A bruker forskjelliger perforeringer enn i de andre casene og
produserer kun i bunnen av reservoaret, altsa kun pa sersiden av forkastningen.
Ettersom den starste delen av oljevolumet ser ut til & befinne seg nord for
forkastningen har vi ikke plassert noen ekstra injektorer innenfor forkastningen.

'''''' 1
Caze 1 [F1A_I2.vif]
-

l Figur 3-7: Brgnnplasseringer i caser med lukket forkastning

3.5.1. P4C uten ny injektor

P4C er plassert for & produsere nord for forkastningen. Ogsa her ser vi at
reservoartrykket synker raskt, selv om injeksjonsbrgnnen B-7C injiserer i dette
omradet. | denne brgnnen blir vannproduksjon et problem, og vi passerer 95 % i
2018. den hgye vannproduksjonen skyldes at vi har en vanninjektor i reservoaret,
og at vi begynner & produsere vann fra denne. Det kan da veere lurt & vurdere
lannsomheten pa dette punktet ettersom dagsraten begynner a bli lav.

Tabell 3-11: Bronnbeskrivelse case F1A

Brgnn | Type Oppstart | Trykkbegrensning injeksjon [bar] [ Oljerate [Sm”3/d]
B-7C |Vanninjektor | 1 jun 2008 | 425 N/A
A-36A | Produsent 1 feb 2009| N/A 800
PAC |Produsent 1 jan 2010 | N/A 800
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Resultater
Ut fra disse resultatene ser vi at brgnnen vil fa en utvinningsgrad pa 40,73 %.
Dersom vi sammenlikner med det beste resultatet fra forrige scenario der vi kun
hadde A-36A ser vi at utvinningsgraden gker fra 35,10 % til 40,73 %. Vi far ogsa
et mye lavere vannproduksjon i case F1A, og passerer 95 % vann fagrst i 2018.

Tabell 3-12: Resultater case F1A

Case

FOPT i 2030

Utvinningsgrad i 2030

Ar WC over 95%, A36A

Ar WC over 95%, P4C

F1A

1,1873[*10"6

40,73 % N/A

2018

Ettersom A-36A ligger innenfor forkastningen og det ikke er plassert noen injektor
i dette omradet far vi veldig lav produksjon og lav dagsrate. Dette skjer fordi all
trykkstgtten blir brukt opp i lgpet av kort tid og resulterer i at bragnnen slutter &
produsere allerede i juli 2010. Siden vi ikke har noen injeksjon blir det heller ikke
noen problemer med vannproduksjon. (Se produksjonsplott i Vedlegg 8.8)

3.5.2. PAC med vanninjektor

Tabell 3-13: Brgnnbeskrivelse case F1A 12

Brgnn | Type Oppstart | Trykkbegrensning injeksjon [bar] | Oljerate [Sm"3]
B-7C |Vanninjektor |1 jun 2008 | 425 N/A
A-36A |Produsent |1 feb 2009 | N/A 800
P4AC |Produsent |1 jan 2010 |N/A 800
I2A Vanninjektor |1 jan 2011 | 425 N/A

| dette tilfellet er det plassert en ekstra injeksjonsbrgnn i omradet nord for
forkastningen. Dette er gjort for & gke trykket, og "presse” oljen mot brann P4C.

Resultater
Vi ser at i denne casen far vi en gkning pa 34500 Sm”3 olje. Mens det fremdeles
ikke vil veere noe problem med vannproduksjon i A-36A sa passerer vi 95 %

watercut i P4C allerede i 2013.

Tabell 3-14: Resultater case F1A 12

Case

FOPT i 2030

Utvinningsgrad i 2030

WWCT A36A

WWCT P4C

F1A 12

1,2218

[*1076 (41,92 %

N/A

2013

Ogsa i denne casen vil hele trykkstatten i A-36A forsvinne og denne vil slutte a
produsere i juli 2010. Produksjonen fra P4C er relativt god.
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3.5.3. P4C med WAG-injektor

| WAG casen injiseres det vann i fem maneder og gass i en maned, dette gir to
slike sykler per ar.

Tabell 3-15: Brgnnbeskrivelse case F1A 12 WAG

Brgnn | Type Oppstart | Trykkbegrensning injeksjon [bar] [ Oljerate [Sm"3]
B-7C |Vanninjektor |1 jun 2008 | 425 N/A

A-36A | Vanninjektor | 1 feb 2009 | N/A 800

PAC |Produsent |1 jan 2010 |N/A 800

I2A  |WAG 1jan 2011|425 N/A
Resultater

WAG casen gir en ytterligere forbedring i produksjonen, men vi ser at vi passerer
95 % watercut i 2014, noe som ma tas i betraktning nar vi ser pa lgnnsomheten
av brannen. Produksjon fram til 2030 vil vaere usannsynlig med sa hay
vannproduksjon.

Tabell 3-16: Resultater case F1A 12 WAG

Case FOPT i 2030 |Utvinningsgrad i 2030 | WWCT A36A | WWCT P4C
F1A 1,1873 [*10"6 40,73 % N/A 2018
F1A 12 1,2218 [*1076 41,92 % N/A 2013
F1A 12 WAG|1,2823 [*10"6|43,99 % N/A 2014

3.5.4. Sammenlikning

Figur 3-8 viser total oljeproduksjon i reservoaret. Det gir oss et tydelig bilde pa at
utvinningen kan gkes med en ekstra injektor, og det kan gkes enda mer ved a
bruke WAG i en av injektorene.

Tallene i Tabell 3-17 viser en solid gkning i utvinningsgrad nar vi benytter oss av
WAG.
Tabell 3-17: Utvinningsgrader med lukket forkastning

Case FOPT i 2030 |Utvinningsgrad i 2030 | WWCT A36A | WWCT P4C
F1A 1,1873 |*10"6 | 40,73 % N/A 2018
F1A 12 1,2218 |*1076|41,92 % N/A 2013
F1A 12 WAG|1,2823 |*1076|43,99 % N/A 2014
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—— FOPT vs. DATE (F14_I2_WAG)
—— FOPT us. DATE (F1A)
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Figur 3-8: Total oljebroduksjon med lukket forkastning

| Tabell 3-18 nedenfor star netto naverdiene. Igjen viser det seg at en ekstra
brgnn, og eventuelt en ekstra injektor, lgnner seg. Denne gangen er det og
lasningen med WAG som kommer best ut i alle tilfellene.

Tabell 3-18: Netto naverdi for tilfeller med lukket forkastning

1/1/24 171726 171,28

NPV NPV lav NPV hgy ENPV
Netto naverdier (MNOK) (MNOK) (MNOK) (MNOK)
BASE_CASE_FAULT 315 111 519 315
BASE CASE_FAULT 1A 1030 540 1521 1030
F1A 1329 648 2010 1329
F1A_ 12 1472 792 2152 1472
F1A_12_ WAG 1578 855 2300 1578
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3.6. Huff&Puff

Vi bestemte oss for & prgve effekten av Huff&Puff i A-36A i tilfellet hvor vi har en
lukket forkastning. Vi prgvde to ulike injeksjonssykler. Den ene syklusen er én
maneds injeksjon, én maneds hvile og fem maneders produksjon; den andre
syklusen er pa to maneders injeksjon, én maneds hvile og fire maneders
produksjon. Vi testet ogsa effekten av a endre injeksjonsrate.

—— FOPT vs. DATE (BASE_CASE_FAULT_HP_TZ_R1000) FOPT vs. DATE (BASE_CASE_FAULT_HP_TZ)
FOPT vs. DATE (BASE_GASE_FAULT HP) ——FOPT vs. DATE (BASE_CASE FAULT HP T2 R2000)
——FQPT vs. DATE (BASE_CASE_FAULT_HP_R2000) FOPT vs, DATE (BASE_CASE_FAULT_SAMMENLIKNING)
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Figur 3-9: Huff&Puff-resultater. Det er her prgvd ut forskjellige rater og
tidssykluser.

Som vi ser ut fra Figur 3-9 hadde ikke Huff&Puff noen stor effekt pa utvinningen.
Den gule linjen er uten Huff&Puff og er brukt som sammenlikningsgrunnlag.
Ettersom vi fikk sapass darlige resultater besluttet vi a ikke fortsette a simulere
med Huff&Puff.
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4. GKONOMISK DISKUSJON

| Figur 4-1 er alle naverdiberegningene samlet. Det kommer tydelig fram at
dersom forkastningen er lukket far det drastiske konsekvenser for Base Case
lzsningen. Naverdiene for var beste lgsning i tilfellet med lukket forkastning (ny
produsent og ny WAG-injektor), ligger ganske likt i forhold til Base Case i tilfellet
med apen forkastning. Konsekvensene dersom forkastningen er lukket blir da
ikke s& drastiske. Hvis forkastningen er dpen er det ogsa simuleringen med en ny
produsent og en ny WAG-injektor som gir best naverdi.

Millioner NOK

3500

Naverdiberegninger

3000 -

2500

2000 -

1500 -

1000

500 -

NPV

NPViav NPV hay

ENPV

EBASE_CASE
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;

B BASE_CASE_FAUL
T 1A

OF1A

BF1A_I2

BF1A_I2 WAG

Figur 4-1: Naverdier alle caser
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5. USIKKERHET

Eclipse er et simuleringsprogram, altsa brukes en modell til & regne ut hvordan
det sannsynligvis blir i virkeligheten. En modell av et reservoar kan aldri erstatte
et reelt reservoar, og dermed blir det automatisk usikkerhet i resultatene

| virkeligheten vil brgnnene falge glatte kurver, og dermed ga gjennom blokkene
pa ulike mater. | Eclipse lgses dette med en parameter som kalles "connection
factor”, denne sier noe om hvor mye av blokka brgnnen gar igjennom. Vi har
simulert uten bruk av connection factor, altsa gar vare brgnner gjennom midten
av hver blokk (som er 50m x 50m x 10m). Dette vil gi ungyaktige resultater, som
oftest litt bedre enn ved bruk av connection factor.

@konomiberegningene vil ogsa inneholde en del usikkerhet. Utviklingen i
oljeprisen, dollarkursen, dagsrater ved boring av branner og sa videre er
vanskelig & forutse. Vi har brukt tall vi har fatt fra StatoilHydro.
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6. KONKLUSJON

Det eksisterer et stort IOR-potensiale i Cook-I1. Ved base case vil
utvinningsgraden i segmentet ligge pa 44,45 %, i var beste case er den gkt til
55,17 %. | denne casen har vi lagt til en ny horisontal produksjonsbrgnn, og en
WAG-injektor i bakkant av reservoaret.

Det finnes en forkastning ser i reservoaret, og om denne er lukket far det
dramatiske konsekvenser for utvinningen; med base case vil den kun ligge pa
17,55 %. Med innfgring av en ny produsent og en ny WAG-injektor gker
utvinningen til 43,99 %, altsd en meget stor forskjell. Hvis det viser seg at
forkastningen er lukket bgr StatoilHydro gjennomfgre tiltak som gker utvinningen,
da lsnnsomhetspotensialet vil veere stort.
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8.1.

Stratigrafisk kolonne, Cook-formasjonen, Gullfaks

STRATIGRAFI

LITOLOGI

PERMEAEILITET

BESKRIVELSE

ALDER

FM | LD

MIDTRE J URA

T
S

TIDLIG JURA

5F|DCU|

CRAKE

COOK-3

COO0K-2

COOK

COOK-1

ELIFTON]

AMUNDSEN

MEDFE STRANDSKRANING

PRODELTA

MARIM SKIFER

ESTUARIE / MARGINAL MARIN
* HETEROGEN

* GOD KONTINUITET
GODT RESERVOAR

NEDRE STRANDSKRAMING

* HOMOGEN / BIOTURBERT
* SVERT GOD KONTIMUITET
MODERAT - DARLIG
RESERVOAR

APEN MARIN

MARIM SILTSTEIM / SKIFER

KORMSTERRELSE

T T T T T T |I
KELBZ & M F &F SI LER

L] 100 1000

MILLIDARCY
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8.2.

Base Case

8.2.1. Produksjonsrater, A-36A

‘Well Production Rate [ A-364 )
WOPR:A-36A (PRED_I1_B7C_BORET)

Oil Water SM3/DAY

—— WGEPR:A-36A (PRED_|1_B7C_BORET)
—— \WWPR:A-36A (PRED_|1_B7C_BORET)

1200

1060

ano

600

400

200

[
1,/1,/08

[
171,410

[
1,/1,/12

|
1/1/14

|
1/1/18

DATE

[
1/1,/18

[
1/1/20

[
1/1/22

[
171724

[
1,/1,/26

[
1/1/28

1/1/30

90000

20000

70000

§0000

20000

40000

Gas  SMI /DAY

30000

20000

10000
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8.2.2. Vanninjeksjonsrate i B-7C

WWIR:IB—7C  SM3/DAY

— WWIRE-7C vs. DATE (PRED_|1_B7C_BOURET)

1600

1400

1260

1060
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a00

400

200

[
141,08

[
1/1,/10

[
1/1/12

[
141714

[
1/1/16

DATE

[
1/1/18

|
1/1/20

[
171722

[
171,24

[
1/1/06

[
1/1,/28

|
171730
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8.2.3. NPV beregninger Base Case

NOK/USD 6 Low price 0,6 A-36-a(m) 500
Discount rate 0,08 High price 14

bbl/Sm3 6,293 Prob. u. 0,6

Standard dager 45 Prob. Low 0,2

Meter per dag 80 Prob. High 0,2

Kostnad/dag 1,50E+06 NPV NPV low NPV high ENPV
Komplettering 14 1,583E+09 8,715E+08 2,294E+09 1,583E+09
Year Daysl/year Oil [USD/bbl] Gas [NOK/Sm]

jan.08 366 0

jan.09 365 60 1,6 1

jan.10 365 65 1,75 2

jan.11 365 68 1,8 3

jan.12 366 70 1,9 4

jan.13 365 75 2 5

jan.14 365 75 2 6

jan.15 365 75 2 7

jan.16 366 75 2 8

jan.17 365 75 2 9

jan.18 365 75 2 10

jan.19 365 75 2 11

jan.20 366 75 2 12

jan.21 365 75 2 13

jan.22 365 75 2 14

jan.23 365 75 2 15

jan.24 366 75 2 16

jan.25 365 75 2 17

jan.26 365 75 2 18

jan.27 365 75 2 19

jan.28 366 75 2 20

jan.29 365 75 2 21
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Well/injector GAS SM3/DAY OIL SM3/DAY PV PV low PV high EPV

-9,79E+07 0,00E+00 0,00E+00 -9,79E+07 -1,37E+08 -5,87E+07 -9,79E+07
0 0,00E+00 7,32E+02 5,60E+08 3,36E+08 7,85E+08 5,60E+08
0,00E+00 0,00E+00 4,18E+02 3,21E+08 1,93E+08 4,49E+08 3,21E+08
0,00E+00 0,00E+00 2,26E+02 1,68E+08 1,01E+08 2,35E+08 1,68E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,62E+02 1,15E+08 6,92E+07 1,61E+08 1,15E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,28E+02 9,04E+07 5,42E+07 1,27E+08 9,04E+07
0,00E+00 0,00E+00 1,07E+02 7,00E+07 4,20E+07 9,80E+07 7,00E+07
0,00E+00 0,00E+00 9,37E+01 5,65E+07 3,39E+07 7,91E+07 5,65E+07
0,00E+00 0,00E+00 8,42E+01 4,72E+07 2,83E+07 6,60E+07 4,72E+07
0,00E+00 0,00E+00 7,69E+01 3,98E+07 2,39E+07 5,57E+07 3,98E+07
0,00E+00 0,00E+00 7,08E+01 3,39E+07 2,03E+07 4,74E+07 3,39E+07
0,00E+00 0,00E+00 6,56E+01 2,91E+07 1,75E+07 4,07E+07 2,91E+07
0,00E+00 0,00E+00 6,13E+01 2,52E+07 1,51E+07 3,53E+07 2,52E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,78E+01 2,20E+07 1,32E+07 3,07E+07 2,20E+07
0,00E+00 0,00E+00 547E+01 1,92E+07 1,15E+07 2,69E+07 1,92E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,17E+01 1,69E+07 1,01E+07 2,36E+07 1,69E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,90E+01 1,48E+07 8,90E+06 2,08E+07 1,48E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,65E+01 1,30E+07 7,79E+06 1,82E+07 1,30E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,41E+01 1,14E+07 6,84E+06 1,60E+07 1,14E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,20E+01 1,01E+07 6,03E+06 1,41E+07 1,01E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,00E+01 8,90E+06 5,34E+06 1,25E+07 8,90E+06
0,00E+00 0,00E+00 3,84E+01 7,88E+06 4,73E+06 1,10E+07 7,88E+06
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8.3. P4C
8.3.1. Produksjonsrate A-36A

‘Well Production Rate { A-364 )

WOPRA-3BA (P4C_2)
WEPRIA-IBA (P4C_2)
— WWWPRIA-BA (PAC_2)
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— — 50000
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El 7 — .
g S
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— — 20000
200 — —
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" | | | | | | | | | | ’
1,/1,/08 171710 1/1/12 171714 171418 171718 171720 171722 1/1/24 171,426 1/1/28  171/30
DATE
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8.3.2. Produksjonsrate P4C

Well Production Rate ( P4C )

WOPRPAC (P4C_2)
WEPRPAC (P4C_2)
— WANPRIPAC (PAC_2)

1400 400000
1200 =—— [
1 — 200000
1000 ——
800 —— —1
] — 200000
e - [
=L
El\ &S00 l %:,E
L]
2 i - 3
[ 1 =
. (7]
a 1 |
2 | 3
3 I
400 ——
] — 100000
200 —— [
’ | | | I | ’
1,/1,/08 1/1/10 11,12 11,714 1,/1,/18 1/1/18 1/1/20 1/1/22 1/1/24 1,/1,/28 1/1,/28  1/1/30
OATE
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8.3.3. Vanninjeksjonsrate i B-7C

WWIR:B—TC SM3 /DAY

— WWIRB-7C vs. DATE (P4C_2)
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1/1/28 171730

Vedlegg side 9



8.3.4. NPV beregninger P4C

NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering

Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

Dayslyear

6
0,08
6,293
45

80

1,50E+06

14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price
High price
Prob. u.

Prob. Low
Prob. High

Oil [USD/bbl]

60
65
68
70
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75

0,6 A-36-a(m)
1,4 P4C(m)
0,6
0,2
0,2
NPV NPV low
1,804E+09 9,477E+08
Gas [NOK/Sm]
0
1,6 1
1,75 2
1,8 3
1,9 4
2 5
2 6
2 7
2 8
2 9
2 10
2 11
2 12
2 13
2 14
2 15
2 16
2 17
2 18
2 19
2 20
2 21

NPV high

500
800

ENPV
2,660E+09 1,804E+09
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Well/injector

-9,79E+07
0
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
-1,04E+08
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00

GAS SM3/DAY

0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00

OIL SM3/DAY

0,00E+00
7,32E+02
4,18E+02
2,26E+02
1,62E+02
5,00E+02
1,71E+02
1,24E+02
9,55E+01
7,81E+01
6,68E+01
5,89E+01
5,28E+01
4,78E+01
4,38E+01
4,05E+01
3,77E+01
3,53E+01
3,31E+01
3,11E+01
2,94E+01
2,78E+01

PV

-9,79E+07
5,60E+08
3,21E+08
1,68E+08
1,15E+08
2,81E+08
1,11E+08
7,46E+07
5,35E+07
4,04E+07
3,20E+07
2,61E+07
2,17E+07
1,82E+07
1,54E+07
1,32E+07
1,14E+07
9,85E+06
8,56E+06
7,46E+06
6,54E+06
5,72E+06

PV low

-1,37E+08
3,36E+08
1,93E+08
1,01E+08
6,92E+07
1,12E+08
6,69E+07
4,48E+07
3,21E+07
2,42E+07
1,92E+07
1,57E+07
1,30E+07
1,09E+07
9,26E+06
7,93E+06
6,85E+06
5,91E+06
5,13E+06
4,48E+06
3,92E+06
3,43E+06

PV high

-5,87E+07
7,85E+08
4,49E+08
2,35E+08
1,61E+08
4,50E+08
1,56E+08
1,04E+08
7,49E+07
5,65E+07
4,48E+07
3,66E+07
3,04E+07
2,54E+07
2,16E+07
1,85E+07
1,60E+07
1,38E+07
1,20E+07
1,04E+07
9,15E+06
8,00E+06

EPV

-9,79E+07
5,60E+08
3,21E+08
1,68E+08
1,15E+08
2,81E+08
1,11E+08
7,46E+07
5,35E+07
4,04E+07
3,20E+07
2,61E+07
2,17E+07
1,82E+07
1,54E+07
1,32E+07
1,14E+07
9,85E+06
8,56E+06
7,46E+06
6,54E+06
5,72E+06
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8.4. P4C I2A

8.4.1. Produksjonsrate A-36A

‘“Well Production Rate [ A-36A )

WOPR:A-3BA (P4C_I2A)
WEPRA-3BA (P4C_I2A)
— WWAWPRA-IRA (PAC 124]

1600 T [ 90000
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— — 70000
1200 — —
] — sq000
1000 — —
_ — 50000
800 —| B
x ] 40000
ES | | -
e =€
Y o
= — — T
o — ]
i 800 B z
5 _
; _ _— 30000 g
s - -
400 — -
= — 20000
200 — I~
| — 10000
i | | I | | | | | | | ’
1,/1/08 1/1/10 1/1,/12 1/1,/14 1/1/18 1/1/18 1/1/20 1/1/22 171,24 1/1,26 1/1/28 171730
DATE
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8.4.2. Produksjonsrate P4C

Well Production Rate ( P4C )

WOPRP4C (PAC_12A)
WEPRP4C (P4C_124)
— WWPR:P4C (P4C_|ZA)

A0 SO0000
3000 ——
— 200000
2000 ——
. |
g =
s =T
5] (]
2 n - >
w =
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i |
g‘:“ — 100000 §
3 _
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1/1,/08 1/1/10 11,12 1/1,/14 1/1,/18 1/1/18 1/1/20 1/1/22 1/1/24 1,1,/26 1/1/28 171730
DATE
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8.4.3. Vanninjeksjonsrate i B-7C og 12A

Well Injection Rate ( B-7C 24 )

WOIRE-7C (P4C_I2ZA) WOIRHIZA (PAC_I2A)
WEIRE-7C (PAC_124) ——WGIRIZA (PAC_124)
—— WWIRB-TC (PAC_I2A) WWIRIZA (PAC_[2A)
 1.20
— .75
2000 ——
] — 0.50
. B
5 — >
~. =T
[55) ]
z _ 5
N z
5 1000 — |
3 N L
— .25
! | | | | | | [ | | | o
1/1,/08 1/1/10 1/1/12 1/1/14 1/1/18 1/1/18 1/1/20 1/1/22 1/1/24 1/1,/28 1/1/28  1/1/30
DATE
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8.4.4. NPV beregninger P4C_I12A

NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering

Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

Dayslyear

6
0,08
6,293
45
80

1,50E+06

14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price
High price
Prob. u.

Prob. Low
Prob. High

Oil [USD/bbl]

60
65
68
70
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75

0,6
1,4
0,6
0,2
0,2
NPV
1,946E+09
Gas [NOK/Sm]

1,6
1,75
1,8
1,9

N N N DN N D DN DN D DN DN DD DN DNDDN

A-36-a(m)

P4C(m)
12A(m)

NPV low

9,700E+08

© 00O N oo o0~ W N P O

I T e I e o = =
B O © ® N O U1 A W N B O

500
800
150

NPV high ENPV
2,921E+09 1,946E+09
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Well/injector

-9,79E+07
0
-9,13E+07
0,00E+00
0,00E+00
-1,04E+08
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00

GAS SM3/DAY

0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00

OIL SM3/DAY

0,00E+00
7,32E+02
4,18E+02
2,78E+02
1,99E+02
5,80E+02
2,34E+02
1,60E+02
1,22E+02
9,99E+01
8,46E+01
7,32E+01
6,45E+01
4,81E+01
4,10E+01
3,59E+01
3,25E+01
2,99E+01
2,79E+01
2,62E+01
2,46E+01
2,33E+01

PV

-9,79E+07
5,60E+08
2,43E+08
2,07E+08
1,41E+08
3,37E+08
1,52E+08
9,65E+07
6,85E+07
5,16E+07
4,05E+07
3,25E+07
2,65E+07
1,83E+07
1,44E+07
1,17E+07
9,82E+06
8,36E+06
7,22E+06
6,27E+06
5,47E+06
4,78E+06

PV low

-1,37E+08
3,36E+08
8,30E+07
1,24E+08
8,49E+07
1,46E+08
9,13E+07
5,79E+07
4,11E+07
3,10E+07
2,43E+07
1,95E+07
1,59E+07
1,10E+07
8,65E+06
7,02E+06
5,89E+06
5,02E+06
4,33E+06
3,76E+06
3,28E+06
2,87E+06

PV high

-5,87E+07
7,85E+08
4,02E+08
2,89E+08
1,98E+08
5,29E+08
2,13E+08
1,35E+08
9,59E+07
7,23E+07
5,67E+07
4,54E+07
3,72E+07
2,56E+07
2,02E+07
1,64E+07
1,37E+07
1,17E+07
1,01E+07
8,77E+06
7,66E+06
6,69E+06

EPV

-9,79E+07
5,60E+08
2,43E+08
2,07E+08
1,41E+08
3,37E+08
1,52E+08
9,65E+07
6,85E+07
5,16E+07
4,05E+07
3,25E+07
2,65E+07
1,83E+07
1,44E+07
1,17E+07
9,82E+06
8,36E+06
7,22E+06
6,27E+06
5,47E+06
4,78E+06
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8.5.

P4C WAG

8.5.1. Produksjonsrater A-36A

‘Well Production Rate [ A-364 )

WOPRA-3BA (PAC_WAG)
WEPRA-36A (PAC_WAG)
— WWPR:A-3BA (P4C_WAG)
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DATE
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8.5.2. Produksjonsrater P4C

Well Production Rate [ P4C )

WOPR:PAC (P4C_WAG)
T WGEPRIPAC (PAC_WAG)
— WWPRP4C [P4C_WAG)

4000 500000
— 500000
3000 —
400000
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— 200000
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100000
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DATE
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8.5.3. Vanninjeksjonsrater, B-7C og 1A

Well Injection Rate ( B-7C A )

WOIRB-7C (PAC_WAG) WOIRITA (PAC_WAG)
WGEIRE-7C (PAC_WAG) —— WGIRI1A (PAC_WAG)
—— WANIRE-TC (PAC_WAG) VAR TA (PAC_WAG)
—  1.0d
30ch — B
— .78
2000 =—— -
— — .50
. B L
g z
= _ — T
o =
. | i
6 —
1000 —| l,r"“f'|r"r’“r’|f’1f|f|r|f’1r|flf—IKIf’IF|\
— | e scsssssssdddsade
— 1
\h-—l/"" —
a .00

I [ I I [ [ I [ [ I I [
171708 171710 1/1/12 1/1/14 171716 1/1/18 1/1/50 1/1,/22 1/1/24 1/1,/26 171756 1/1/30

DATE
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8.5.4. Gassinjeksjonsrate i I12B

‘Well Injection Rate ( NE )

WOIR:NB (P4C_WAG)
TWGIRINE (P4C_WAG)
— WWIRINE (P4C_WAG)

1.00 1800000
I 1800000
1400000
0.75 —
1200000
_ 1000000
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= ] 300000
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g 600000 3
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1,/1,/08 1,/1/10 11,412 1/1/14 1/1/16 1/1/18 1/1/20 1,/1,/22 11,24 1/1/26 1/1/28 1/1/30

DATE
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8.5.5. NPV beregninger P4C_WAG

NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering
Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

Dayslyear

6

0,08
6,293

45

80
1,50E+06
14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price 0,6
High price 14
Prob. u. 0,6
Prob. Low 0,2
Prob. High 0,2
NPV
2,058E+09
Oil [USD/bbl] Gas [NOK/Sm]
60 1,6
65 1,75
68 1,8
70 19
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2
75 2

A-36-a(m)

P4C(m)
12A(m)

NPV low

1,037E+09

© 00 N oo o b~ W N P O

NN B R R R R R R R R
B O © 0 N O O b~ W N B O

500
800
150

NPV high ENPV
3,078E+09 2,058E+09

Vedlegg side 21



Well/injector

-9,79E+07
0
-9,13E+07
0,00E+00
0,00E+00
-1,04E+08
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00

GAS SM3/DAY

0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00
0,00E+00

OIL SM3/DAY

0,00E+00
7,32E+02
4,18E+02
2,84E+02
2,28E+02
6,47E+02
2,58E+02
1,73E+02
1,30E+02
1,06E+02
8,94E+01
7,75E+01
6,82E+01
5,08E+01
4,09E+01
3,69E+01
3,34E+01
3,12E+01
2,92E+01
2,73E+01
2,57E+01
2,42E+01

PV

-9,79E+07
5,60E+08
2,43E+08
2,11E+08
1,62E+08
3,85E+08
1,68E+08
1,04E+08
7,27E+07
5,46E+07
4,28E+07
3,44E+07
2,81E+07
1,93E+07
1,44E+07
1,20E+07
1,01E+07
8,71E+06
7,54E+06
6,55E+06
5,71E+06
4,98E+06

PV low

-1,37E+08
3,36E+08
8,30E+07
1,27E+08
9,73E+07
1,74E+08
1,01E+08
6,26E+07
4,36E+07
3,27E+07
2,57E+07
2,06E+07
1,69E+07
1,16E+07
8,64E+06
7,22E+06
6,07E+06
5,23E+06
4,53E+06
3,93E+06
3,43E+06
2,99E+06

PV high

-5,87E+07
7,85E+08
4,02E+08
2,96E+08
2,27E+08
5,95E+08
2,35E+08
1,46E+08
1,02E+08
7,64E+07
6,00E+07
4,81E+07
3,93E+07
2,70E+07
2,02E+07
1,68E+07
1,42E+07
1,22E+07
1,06E+07
9,16E+06
8,00E+06
6,97E+06

EPV

-9,79E+07
5,60E+08
2,43E+08
2,11E+08
1,62E+08
3,85E+08
1,68E+08
1,04E+08
7,27E+07
5,46E+07
4,28E+07
3,44E+07
2,81E+07
1,93E+07
1,44E+07
1,20E+07
1,01E+07
8,71E+06
7,54E+06
6,55E+06
5,71E+06
4,98E+06
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8.6. Lukket forkastning

Fault of Multfault dataene er de samme i alle casene som tar utgangspunkt i lukket forkastning.

8.6.1. Faults og Multflt fra BASE_CASE_FAULT.DATA

FAULTS

'F1'55 556367117 X/
'F1'56 56 67 67 117 Y/
'F1'56 56 68 69 1 17 X/
'F1'57576969117Y/
'F1'57 577072117 X/
'F1'58597272117Y/
'F1'59597375117 X/
'F1'60617575117Y/
'F1'616176 77117 X/
'F1'62637777117Y/
'F1'6363 7879117 X/
'F1'64657979117Y/
'F1'65658081117 X/
'F1'66668181117Y/
/

MULTFLT
'F1'0.0/
/
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8.7. Base case med lukket forkastning (BASE CASE FAULT)

Denne casen bruker samme brgnnplasseringer og perforeringer som den originale base case.

8.7.1. Produksjonsrate A-36A

Well Production Rate [ A-364 )

WOPR:A-3BA (BASE_CASE_FAULT)
— WGPR:A-36A (BASE_CASE FAULT)
— WAWPRA-JRA (BASE_CASE_FAULT)

900 140000

800

700

[=el)

400

400

300

Qil Water  SM3/0AY
Gos  SM3/Dar

200

160

[ [ [ [ [ [
1/1/08 1/1,/09 1/1,/10 1/1/11 1/1/12 1/1/13 1/1/14

DATE
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8.7.2. Vanninjeksjonsrate, B-7c (lukket forkastning)

Well Injection Rate [ B-7C )

WOIRE-7C (BASE_CASE_FAULT)
WGIRE-7C (BASE_CASE_FAULT)
T WAWIRB-7C (BASE_CASE_FAULT)

1600 1.00

1400 ——

1200 —— — 0.75

1000 =

B0 — — 0.0
N 7 B
S | >
. T
5 P
= — — e
i — 2
L [ Z
E — -
.
5 —] —

400 = — 0.25

200 —

’ | | | I I | I | e
1/1,08 1,/1,/10 141,12 1/1/14 11,18 1/1,/18 1/1/20 1/1/22 171704 1/1,/26 1/1/28  1/1/30
DATE
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8.7.3. NPV Base case lukket forkastning

NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering

Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

Dayslyear

6

0,08
6,293

45

80
1,50E+06
14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price
High price
Prob. u.

Prob. Low
Prob. High

Oil [USD/bbl]

60
65
68
70
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75

0,6 A-36-a(m)
1,4
0,6
0,2
0,2
NPV NPV low
3,15E+08 1,108E+08
Gas [NOK/Sm]
0
1,6 1
1,75 2
1,8 3
1,9 4
2 5
2 6
2 7
2 8
2 9
2 10
2 11
2 12
2 13
2 14
2 15
2 16
2 17
2 18
2 19
2 20
2 21

NPV high

500

ENPV
5,194E+08 3,151E+08
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Well/injector GAS SM3/DAY OIL SM3/DAY PV PV low PV high EPV

-9,79E+07 0,00E+00 0,00E+00 -9,79E+07 -1,37E+08 -5,87E+07 -9,79E+07

0 0,00E+00 5,39E+02 4,13E+08 2,48E+08 5,78E+08 4,13E+08
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00 0,00E+00
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8.7.4. Produksjonsrate, A-36A (lukket forkastning, nye perf)

Well Production Rate [ A-364 )

il Water Sh3 /DAY

WOPR:A-IBA (BASE_CASE_FAULT_1A)

— \WGPR:A-36A (BASE_CASE_FAULT_1A)
— WAWPR:A-364 (BASE_CASE_FAULT_14)

G000

5000

4000

3000

2000

1000

180000

160000

140000

120000

190000

20000

80000

Gas SM3/Day

40000

20000

I [ I I
1,/1,/08 1/1/10 11712 171714 1/1,/18 1/1/18

DATE

I
1/1/20

I
171,722

I
171724

[
1,/1/26

171,728

1/1/30
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WWIRB—7C  SM3 /DAY

8.7.5. Vanninjeksjonsrate, B-7C (lukket forkastning)

—— WWIREB-7C vs. DATE (BASE_CASE_FAULT_14)

2000

1800

1600

1400

1200

1000

Goo

Goo

400

200

[}

[ [ [ [ [ [ [ [ [ [ [ |
1/1/08 1/1/10 1/1/12 1/1/14 1/1/16 1/1/18 1/1/20 1/1/22 1/1/24 1/1/28 /28 11730

DATE
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NPV base case fault med ny perforeringer (BASE_CASE_FAULT_1A)

NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering
Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

Days/year

6

0,08
6,293

45

80
1,50E+06
14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price
High price
Prob. u.
Prob. Low
Prob. High

Oil [USD/bbl]

60
65
68
70
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75

0,6 A-36-a(m)
14
0.6
0,2
0,2
NPV NPV low
1,030E+09 5,399E+08
Gas [NOK/Sm]
0
1,6 1
1,75 2
1,8 3
1,9 4
2 5
2 6
2 7
2 8
2 9
2 10
2 11
2 12
2 13
2 14
2 15
2 16
2 17
2 18
2 19
2 20
2 21

500

NPV high ENPV
1,521E+09 1,030E+09
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Well/injector GAS SM3/DAY OIL SM3/DAY PV PV low PV high EPV

-9,79E+07 0,00E+00 0,00E+0Q0 -9,79E+07 -1,37E+08 -5,87E+07 -9,79E+07
0,00E+00 0,00E+00 1,71E+02 1,31E+08 7,86E+07 1,83E+08 1,31E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,53E+01 1,18E+07 7,06E+06 1,65E+07 1,18E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,94E+02 4,42E+08 2,65E+08 6,19E+08 4,42E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,30E+02 9,27E+07 5,56E+07 1,30E+08 9,27E+07
0,00E+00 0,00E+00 1,12E+02 7,91E+07 4,75E+07 1,11E+08 7,91E+07
0,00E+00 0,00E+00 9,59E+01 6,25E+07 3,75E+07 8,75E+07 6,25E+07
0,00E+00 0,00E+00 8,30E+01 5,01E+07 3,00E+07 7,01E+07 5,01E+07
0,00E+00 0,00E+00 7,43E+01 4,16E+07 2,50E+07 5,82E+07 4,16E+07
0,00E+00 0,00E+00 6,75E+01 3,49E+07 2,09E+07 4,89E+07 3,49E+07
0,00E+00 0,00E+00 6,20E+01 2,97E+07 1,78E+07 4,16E+07 2,97E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,73E+01 2,54E+07 1,52E+07 3,56E+07 2,54E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,33E+01 2,20E+07 1,32E+07 3,07E+07 2,20E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,99E+01 1,90E+07 1,14E+07 2,65E+07 1,90E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,69E+01 1,65E+07 9,90E+06 2,31E+07 1,65E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,41E+01 1,44E+07 8,62E+06 2,01E+07 1,44E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,16E+01 1,26E+07 7,55E+06 1,76E+07 1,26E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,93E+01 1,10E+07 6,59E+06 1,54E+07 1,10E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,72E+01 9,62E+06 5,77E+06 1,35E+07 9,62E+06
0,00E+00 0,00E+00 3,52E+01 8,44E+06 5,06E+06 1,18E+07 8,44E+06
0,00E+00 0,00E+00 3,35E+01 7,44E+06 4,47E+06 1,04E+07 7,44E+06
0,00E+00 0,00E+00 3,19E+01 6,55E+06 3,93E+06 9,17E+06 6,55E+06
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8.8. F1A

8.8.1. Produksjonsrate A-36A

‘Well Production Rate [ A-36A )

WOPR:A-3BA [F14)
T WOGPRiA-3BA (F1A)
— WWPR:A-3BA (F14)

| 140000
800 — o —
| — 120000
700 — i —
00 — 100000
500 — [ L
_ — 80000
400 — [
" _
=T
£ — — 40000 P
[ o
Z B I~ 5
N N - Z
§ 300 — |
2 = L 8
= _
— 20000
200 — L
— — 20000
100 — L
° | T | | | i
1/1/08 1/1,/08 141710 171711 1/1/12 1/1/13 1/1/14
DATE
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8.8.2. Produksjonsrate, P4C

\Well Production Rate ( P4C )
WOPR:PAC (F1A)
WEPR:PAC (F1A)

—— WWPRPAC (F14)
1400 — — 200000
] — 1830000
1200 — —
— — 160000
1000 — —
— 140000
— - 120000
800 — B
N — 100000
N | _
P —
& 600 — — x
2 — — 80000 5
“ _ — =
. — [%y)
5 _ —
2 | L 8
5 — 50000
400 — -
— — 40000
200 — L
| — 20000
’ | | | | ’
1,71 /08 1/1/10 1/1/12 171,14 141718 1/1/18 1/1/20 17178z 17124 1,71,/26 141,28 171730

DATE
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8.8.3. Vanninjeksjonsrate i B-7C

“Well Injection Rate ([ B-7C )

WOIRE-7C (F14)
WGIRE-7C (F14)
— WWIRB-7C (F14)
] — 1.00
1400 — {
1200 ——
— — 075
1000 — —
oo ——
| — 0.50
N L
= ] =
. | o
5 L 3
z 600 — 2
. — [
5 L
-
5 — —
400 — .25
00—
’ | I | | I | | e
1/1,/08 1/1/10 1/1/12 1/1/14 1/1/16 1/1/18 1/1/20 1/1/22 1/1/24 1/1/26 1/1/28 1/1/30

DATE
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NPV F1A
NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering
Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

Days/year

0,08
6,293

45

80
1,50E+06
14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price 0,6 A-36-a(m)
High price 1,4 P4C(m)
Prob. u. 0,6
Prob. Low 0,2
Prob. High 0,2
NPV NPV low
1,329E+09 6,481E+08
Oil [USD/bbl] Gas [NOK/Sm]
0
60 1,6 1
65 1,75 2
68 1,8 3
70 1,9 4
75 2 5
75 2 6
75 2 7
75 2 8
75 2 9
75 2 10
75 2 11
75 2 12
75 2 13
75 2 14
75 2 15
75 2 16
75 2 17
75 2 18
75 2 19
75 2 20
75 2 21

500
800
NPV high ENPV
2,010E+09 1,329E+09
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Well/injector GAS SM3/DAY OIL SM3/DAY PV PV low PV high EPV

-9,79E+07 0,00E+Q0 0,00E+00 -9,79E+07 -1,37E+08 -5,87E+07 -9,79E+07

0 0,00E+00 1,71E+02 1,31E+08 7,86E+07 1,83E+08 1,31E+08
-1,04E+08 0,00E+00 7,42E+02 4,81E+08 2,18E+08 7,44E+08 4,81E+08
0,00E+00 0,00E+Q0 2,82E+02 2,10E+08 1,26E+08 2,94E+08 2,10E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,78E+02 1,27E+08 7,59E+07 1,77E+08 1,27E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,37E+02 9,65E+07 5,79E+07 1,35E+08 9,65E+07
0,00E+00 0,00E+0Q0 1,12E+02 7,27E+07 4,36E+07 1,02E+08 7,27E+07
0,00E+00 0,00E+00 9,39E+01 5,66E+07 3,40E+07 7,93E+07 5,66E+07
0,00E+00 0,00E+00 8,14E+01 4,56E+07 2, 74E+07 6,38E+07 4,56E+07
0,00E+00 0,00E+00 7,18E+01 3,71E+07 2,23E+07 5,20E+07 3,71E+07
0,00E+00 0,00E+00 6,39E+01 3,06E+07 1,84E+07 4,28E+07 3,06E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,73E+01 2,54E+07 1,52E+07 3,56E+07 2,54E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,17E+01 2,13E+07 1,28E+07 2,98E+07 2,13E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,69E+01 1,78E+07 1,07E+07 2,50E+07 1,78E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,28E+01 1,51E+07 9,04E+06 2,11E+07 1,51E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,93E+01 1,28E+07 7,69E+06 1,79E+07 1,28E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,62E+01 1,10E+07 6,58E+06 1,53E+07 1,10E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,36E+01 9,38E+06 5,63E+06 1,31E+07 9,38E+06
0,00E+00 0,00E+00 3,13E+01 8,09E+06 4,85E+06 1,13E+07 8,09E+06
0,00E+00 0,00E+00 2,92E+01 7,00E+06 4,20E+06 9,80E+06 7,00E+06
0,00E+00 0,00E+00 2, 74E+01 6,09E+06 3,65E+06 8,53E+06 6,09E+06
0,00E+00 0,00E+Q0 2,58E+01 5,29E+06 3,17E+06 7,40E+06 5,29E+06
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8.9. F1A 12

8.9.1. Produksjonsrate A-36A

Well Production Rate [ A-36A )

WOPRA-3EA (F1A_12)
T WGPRIABBA (F1A_IZ)
T WAWPRASBA (F1A_IZ)

800 140000
700 — [
] i — 120000
600 — _
7 — 100000
500 — ~
— x — 80000
200 — B
. | L _
“I
< = — &aoco =
Y =]
= — — "
o — =
” 300 - =
ki — _
2 — B 3
6 —
] — 40000
200 — [
] — 20000
100 — |
° | LT — | | I i
1/1,/08 11,408 11,10 1711 1/1,/12 1/1/13 1/1,/14
DATE
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il Water  SM3/D0AT

8.9.2. Produksjonsrate P4C

“Well Production Rate [ P4C )

WOPRPAC (F14_12)
WGEPRPAC (F14_12)

—— WWPRIPAC (F14,12)

4000

2000 —

I [ [ I I
1/1,/08 1/1/10 1/1/12 1/1/14 1/1/16 1/1/18 1/1/20 1/1/22 1/1/24 1/1/26 1/1/28  1/1/30

DATE
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8.9.3. Vanninjeksjonsrater B-7C og 12

Well Injection Rate [ B-7C 124 )

WOIRE-7C (F1A_I2)
WEIRE-7C (F1A_12)
T WAWIRB-FC (F1A_I2)

1400

1200

1000

Goo

a0o

Oil Woter SM3 /DAY

400

200

WOIRIZA (F1A_I2)
—— WEIRI2A (F1A_I2)
WAIRIZA (F1A, 12)

Gos SM3/DAY

.00

I
1/1/08

I
1/1,/10

[
1/1/12

|
1/1/14

|
141718

DATE

[
1/1/18

[
1/1/20

[
171722

[
171724

[
1/1/26

[
1/1/28

1/1/30
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8.9.4. NPV F1A_12

NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering
Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

Days/year

0,08
6,293

45

80
1,50E+06
14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price
High price
Prob. u.

Prob. Low
Prob. High

Oil [USD/bbl]

60
65
68
70
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75

0,6 A-36-a(m)
1,4 P4A(m)
0,6 12A(m)
0,2
0,2
NPV NPV low
1,472E+09 7,920E+08
Gas [NOK/Sm]
0
1,6 1
1,75 2
1,8 3
1,9 4
2 5
2 6
2 7
2 8
2 9
2 10
2 11
2 12
2 13
2 14
2 15
2 16
2 17
2 18
2 19
2 20
2 21

500
800
150
NPV high ENPV
2,152E+09 1,472E+09
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Well/injector GAS SM3/DAY OIL SM3/DAY PV PV low PV high EPV

-9,79E+07 0,00E+00 0,00E+00 -9,79E+07 -1,37E+08 -5,87E+07 -9,79E+07

0 0,00E+00 1,71E+02 1,31E+08 7,86E+07 1,83E+08 1,31E+08
-1,04E+08 0,00E+00 7,42E+02 4,81E+08 2,18E+08 7,44E+08 4,81E+08
9,13E+07 0,00E+00 3,34E+02 3,21E+08 2,51E+08 3,92E+08 3,21E+08
0,00E+00 0,00E+00 2,05E+02 1,46E+08 8,76E+07 2,04E+08 1,46E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,47E+02 1,04E+08 6,22E+07 1,45E+08 1,04E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,17E+02 7,64E+07 4,58E+07 1,07E+08 7,64E+07
0,00E+00 0,00E+00 9,75E+01 5,88E+07 3,53E+07 8,24E+07 5,88E+07
0,00E+00 0,00E+00 8,35E+01 4,67E+07 2,80E+07 6,54E+07 4,67E+07
0,00E+00 0,00E+00 7,27E+01 3,76E+07 2,26E+07 5,26E+07 3,76E+07
0,00E+00 0,00E+00 6,40E+01 3,06E+07 1,84E+07 4,29E+07 3,06E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,69E+01 2,52E+07 1,51E+07 3,53E+07 2,52E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,10E+01 2,10E+07 1,26E+07 2,94E+07 2,10E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,62E+01 1,75E+07 1,05E+07 2,46E+07 1,75E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,20E+01 1,48E+07 8,88E+06 2,07E+07 1,48E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,86E+01 1,26E+07 7,54E+06 1,76E+07 1,26E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,56E+01 1,08E+07 6,46E+06 1,51E+07 1,08E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,30E+01 9,22E+06 5,53E+06 1,29E+07 9,22E+06
0,00E+00 0,00E+00 3,07E+01 7,95E+06 4,77E+06 1,11E+07 7,95E+06
0,00E+00 0,00E+00 2,87E+01 6,88E+06 4,13E+06 9,63E+06 6,88E+06
0,00E+00 0,00E+00 2,70E+01 6,00E+06 3,60E+06 8,40E+06 6,00E+06
0,00E+00 0,00E+00 2,54E+01 5,22E+06 3,13E+06 7,30E+06 5,22E+06
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8.10. F1A 12 WAG

8.10.1. Produksjonsrate A-36A

‘Well Production Rate [ A-36A )

WOPRIA-36A (F1A_12_WAG)
T WGPRAZEA (F1A_IZ_WAG)
— WWPRIA-3BA (F14A_12_WAG)

_ 140000
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ki 300 — L
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= _
— — 40000
200 — |
— — 20000
100 — |
° | JTT | | | °
1/1/08 141709 1/1/10 17111 17112 141713 1/1/14
DATE

Vedlegg side 42



8.10.2. Produksjonsrate P4C

Well Praduction Rate [ P4C )

WOPRPAC (F1A_I2_WAG)
T WOEPRPAC (F1A 12 WAG)
— WWPRIPAC [FTA_I2_WAG)

4000 400000

IR

2000 —— — 200000
N _ L
& -
g I
L) ]
2 . - 3
“ =
a w1
E — —
Z 3
6 —] —
1000 — — 100000
a Q

I [ [ [ [ I I I I I
1/1,/08 1/1/10 1/1/12 171,14 1,/1,/18 1/1/18 1,/1,/20 1/1,/22 1,/1,/24 1/1/28 1/1/28 1/1/30

DATE
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8.10.3. Vanninjeksjonsrater i B-7C og 12A

“Well Injection Rate ( [24B-7C )

WOIRIZA (F1A_12_WAG) WOIRB-7C (F1A_I2_WAG)
WEIRIZA (F1A_ 12 WAG) — WGIREB-7C (F14_12 WAG)
— WANIRI2A (F1A_12 WAG) WAIRB-TC (F1A_I2_WAG)
T 1.00
3000 — |
— 075
2000 — ﬁr FYI FP’ ﬂ( (‘f ( L
= — 0.0
N _| L
g
b — — =
& =
s | w1
2 7 g
= L
1000 —
— 0.25
0 0.00

[ [
1,/1,/08 171710 11,712 17114 1,/1,/16 1/1/18 1,/1/20 1,/1/22 1/1,/24 171,726 1/1/28 1/1,/30

DATE
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8.10.4.

‘Well Injection Rate ( 1ZB )

Qil Watar SM3/DAY

1.00

0.75

0.50

0.25

0.00

Gassinjeksjonsrater i I12A

WOIRIZE (F14_12_WAG)
—WGIRIZB (F1A_I2 WAG)
— WWIRHIZE (F1A_IZ_WAG)

1600000

1400000

1200000

19000040

800000

00000

Gas  SM3/DAY

400000

200000

1,/1,/08

1/1/10

1,/1,/12

1/1/14

1/1/186

DATE

1/1/18

1/1,/20

1/1,/22

1/1,/24

1,/1,/26

1/1/28

1/1,/30
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8.10.5.

NOK/USD
Discount rate
bbl/Sm3
Standard dager
Meter per dag
Kostnad/dag
Komplettering
Year

jan.08
jan.09
jan.10
jan.11
jan.12
jan.13
jan.14
jan.15
jan.16
jan.17
jan.18
jan.19
jan.20
jan.21
jan.22
jan.23
jan.24
jan.25
jan.26
jan.27
jan.28
jan.29

F1A_12. WAG

Daysl/year

6

0,08
6,293

45

80
1,50E+06
14

366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365
365
365
366
365

Low price
High price
Prob. u.

Prob. Low
Prob. High

Oil [USD/bbl]

60
65
68
70
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75
75

0,6 A-36-a(m)
1,4 P4C(m)
0,6 12A(m)
0,2
0,2
NPV NPV low
1,578E+09 8,554E+08
Gas [NOK/Sm]
0
1,6 1
1,75 2
1,8 3
1,9 4
2 5
2 6
2 7
2 8
2 9
2 10
2 11
2 12
2 13
2 14
2 15
2 16
2 17
2 18
2 19
2 20
2 21

500
800
150
NPV high ENPV
2,300E+09 1,578E+09
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Well/injector GAS SM3/DAY OIL SM3/DAY PV PV low PV high EPV

-9,79E+07 0,00E+0Q0 0,00E+00 -9,79E+07 -1,37E+08 -5,87E+07 -9,79E+07

0 0,00E+Q0 1,71E+02 1,31E+08 7,86E+07 1,83E+08 1,31E+08
-1,04E+08 0,00E+00 7,42E+02 4,81E+08 2,18E+08 7,44E+08 4,81E+08
9,13E+07 0,00E+00 3,91E+02 3,63E+08 2,76E+08 4,51E+08 3,63E+08
0,00E+00 0,00E+00 2,36E+02 1,68E+08 1,01E+08 2,35E+08 1,68E+08
0,00E+00 0,00E+00 1,65E+02 1,16E+08 6,96E+07 1,62E+08 1,16E+08
0,00E+00 0,00E+0Q0 1,29E+02 8,42E+07 5,05E+07 1,18E+08 8,42E+07
0,00E+00 0,00E+0Q0 1,06E+02 6,39E+07 3,83E+07 8,94E+07 6,39E+07
0,00E+00 0,00E+00 8,98E+01 5,03E+07 3,02E+07 7,04E+07 5,03E+07
0,00E+00 0,00E+00 7,80E+01 4,03E+07 2,42E+07 5,64E+07 4,03E+07
0,00E+00 0,00E+00 6,79E+01 3,25E+07 1,95E+07 4,55E+07 3,25E+07
0,00E+00 0,00E+00 5,97E+01 2,64E+07 1,59E+07 3,70E+07 2,64E+07
0,00E+00 0,00E+0Q0 5,34E+01 2,20E+07 1,32E+07 3,08E+07 2,20E+07
0,00E+00 0,00E+0Q0 4,88E+01 1,85E+07 1,11E+07 2,60E+07 1,85E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,50E+01 1,58E+07 9,50E+06 2,22E+07 1,58E+07
0,00E+00 0,00E+00 4,10E+01 1,34E+07 8,01E+06 1,87E+07 1,34E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,80E+01 1,15E+07 6,89E+06 1,61E+07 1,15E+07
0,00E+00 0,00E+00 3,56E+01 9,94E+06 5,96E+06 1,39E+07 9,94E+06
0,00E+00 0,00E+0Q0 3,32E+01 8,59E+06 5,16E+06 1,20E+07 8,59E+06
0,00E+00 0,00E+Q0 3,00E+01 7,18E+06 4,31E+06 1,01E+07 7,18E+06
0,00E+00 0,00E+00 2,78E+01 6,18E+06 3,71E+06 8,65E+06 6,18E+06
0,00E+00 0,00E+00 2,61E+01 5,35E+06 3,21E+06 7,49E+06 5,35E+06
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