(1

Universitetet
i Stavanger

DET TEKNISK-NATURVITENSKAPELIGE FAKULTET

MASTEROPPGAVE

Studieprogram/spesialisering:
Industriell gkonomi/ Varsemesteret, 2018

- Prosjektledelse og risikoanalyse

- Prosjektledelse Apen
e Vorkae Valond
Marthe Maland (signatur forfatter)
Kristine Bakke VVasshotn | ceeeeiiinn K‘(\g\(\ﬂ, ceien G\Sﬁbo .................

(signatur forfatter)

Fagansvarlig:
Petter Osmundsen, Universitetet i Stavanger

Veiledere:
Petter Osmundsen, Universitetet i Stavanger
Svein Arne Svilosen, Oljedirektoratet

Tittel p& masteroppgaven:
Utbygging av marginalt lannsomme ressurser nar eksisterende infrastruktur

Engelsk tittel:
Development of marginally profitable resources near existing infrastructure

Studiepoeng: 30

Emneord:
Sidetall: 99
Petroleumsvirksomhet, prospekter,
samordning, utbyggingslasning, + vedlegg: 39
ressursutnyttelse, lannsomhet,
enhetskostnader Stavanger, 22.06.2018




Blank side



Sammendrag

| de mest modne omradene pa norsk sokkel er det et gkende fokus pa utvinning av mindre olje-
og gassfunn i narheten av eksisterende infrastruktur. Myndighetene gnsker at mest mulig av
petroleumsressursene skal produseres, og utbygging av mindre funn er derfor et svert aktuelt
tema. Slike prosjekter kan veere marginalt Ilannsomme eller ulannsomme, og kan derfor bli
nedprioritert av selskapene. Samtidig viser leting pa norsk sokkel en trend med stadig lavere
funnvolumer, og at flere felt vil state pa utfordringer med lav kapasitetsutnyttelse og haye
enhetskostnader i naer fremtid. Et sentralt tema ved utbygging av marginalt lsnnsomme funn er
kostnader. For & produseres kan funn som er for sma til a bare kostnadene ved en egen plattform
benytte seg av eksisterende plattformer med ledig kapasitet. Dersom flere funn produseres
samtidig pa en plattform, vil enhetskostnadene bli lavere, samtidig som kapasiteten pa
plattformen blir bedre utnyttet. En samordnet utbygging kan potensielt redusere
utbyggingskostnadene og dermed gke lgnnsomheten til prosjektene.

Oppgaven undersgker mulighetene for samordning i et modent omrade pa norsk sokkel, og er
en videreutvikling av en omradestudie utfert av Oljedirektoratet. Aktuelle forekomster i et
definert omrade kartlegges og mulige tilknytninger til en produserende plattform undersgkes.
Det defineres fire ulike utfall for funn i omradet som undersgkes og sammenlignes.
Legnnsomheten til utfallene er beregnet og vurdert med netto naverdi (NNV). Marginalt
Ilannsomme felt vil ogsa veere sensitive for endringer. Det er derfor utfart sensitivitetsanalyser

for a kartlegge hva som spiller mest inn pa lgnnsomheten til utbyggingsprosjektene.

En samordning kan fare til gkt lennsomhet gjennom lavere utbyggingskostnader og hgyere
ressursutnyttelse siden flere funn kan bli produsert. Likevel kan det ogsa farer med seg flere
utfordringer. Det kan medfgre utfordringer knyttet til eierinteresser, som f. eks @nsket
produksjonsstart, prioriteringer og allokering av ressurser, og tekniske aspekter som tilgjengelig
kapasitet og fluidegenskaper. Analysene av utfallene viser at flere forekomster som ikke kan
produseres lgnnsomt alene, kan produseres lgnnsomt med en samordning. Hvilke omrader som
ber prioriteres og hvilke forekomster som utfallene er avhengige av for a sikre lgnnsomhet til

prosjektet er ogsa presentert.



Abstract

There is an increasing interest in development of smaller oil and gas fields near existing
infrastructure, in the mature areas on the Norwegian Continental Shelf. For the authorities, it is
desirable to produce the available resources. Small field development is therefore an
increasingly relevant topic. However, such projects can be marginally profitable or
unprofitable, and can thus be a lower priority for companies. As the exploration on the
Norwegian Continental Shelf shows a trend of smaller discoveries, more platforms will struggle
with low utilization of production capacity and high unit costs. A key topic in development of
marginally profitable discoveries are costs. Discoveries too small for platforms can benefit from
using existing platforms with available capacity. If more discoveries produce simultaneously
on a platform, the unit costs will be reduced, and the production capacity will be utilized better.
A development cooperation can potentially reduce the development costs and thus increase the
project profitability.

This thesis examines the opportunities for cooperation in a mature area, and is a further
development of an area study performed by the Norwegian Petroleum Directorate. Relevant
prospects in a defined area are mapped out, and possibilities for subsea tie-backs to a producing
platform are evaluated. Four outcomes are defined for discoveries in the area, and are evaluated
and compared. The profitability is calculated and evaluated with net present value (NPV).
Smaller fields will be more sensitive to changes, and sensitivity analyses are conducted to map

critical factors for profitability.

A development cooperation can lead to increased profitability through lower costs and higher
resource exploitation. However, a cooperation will also bring challenges. These are both
connected to the interest of the different parties, such as production start, priorities and
allocation of resources, and technical aspects such as capacity and fluid properties. The analyzes
show that several of the discoveries that cannot be produced alone, can be produced profitable
with a cooperation. Which areas that should be prioritized and which discoveries that are the

most important for the profitability in each outcome are also evaluated.



Forord

Denne oppgaven er skrevet som en avslutning pa utdanningen var med master i industriell
gkonomi og bachelor i petroleumsteknologi. En oppgave som krysser over i begge disse
disiplinene var derfor svart interessant og spennende 4 fa ta del i.

Foerst og fremst vil vi takke hverandre for et godt samarbeid. Videre vil vi gjerne takke
veilederen var, Petter Osmundsen, for gode innspill og tanker underveis i oppgaveskrivingen.
Vi vil ogsa takke Oljedirektoratet (OD) for a introdusere oss for temaet og for & gi oss
muligheten til & skrive masteroppgaven for dem. En spesiell stor takk gar til Svein Arne
Svilosen og Trond Arne Halvorsen, for kjempegod statte og spennende innspill. Vi vil ogsa
trekke frem Ase Boberg Haugland, Kari-Anne Skaset, Gunnar Sgiland og Omar Ali som gode
stattespillere. Vi har hatt det kjempehyggelig pa OD dette semesteret. En stor takk gar til alle

de ansatte pa OD som har veert behjelpelige i & gi oss veiledning og relevant data.

Vi vil ogsa takke kantinen pa OD for en helt super lunsjmeny. Lite visste vi hvor mange gode
supper det gar an a lage. Sist men ikke minst vil vi takke den hemmelige kaffemaskinen med

kakaobgnner i 2. etasje. Du vil bli savnet.

Til informasjon:

1) Ansvarsfordeling for oppgaven er beskrevet i appendiks, tabell A.1

2) Oppgaven baseres pa sensitiv selskaps- og industridata. Navn, plassering, tidsperiode og
annen sensitiv informasjon er derfor anonymisert. Plattformer og tilgjengelige
havbunnsrammer refereres til som hhv P1 og H2-H6. Felt og funn som er vurdert inn til P1
refereres til som produserende felt, der hovedfeltet kalles F1. Forventede innretninger anses

som tilstedevarende innretninger. Produksjonskapasiteten er sensurert fra figurer og tekst.

3) Flere av beslutningene utenfor vart kunnskapsomrade som er tatt underveis, er tatt i diskusjon
med geologer, skonomer og teknologer hos OD. Dette er referert til som personlig
kommunikasjon og oppfart i tekst som (OD, 2018). Interne data som benyttes i oppgaven er
basert pa data og erfaringstall hentet fra Oljedirektoratets interne database, og refereres til som
(OD, 2018a).



Blank side

Vi



Innholdsfortegnelse

ST 101 00 T=1 T L= T [P SS iii
ADSTFACT ...t bbbt bt bbb b e 1\
0] (0] o F P USPPRSTPP %
INNNOIASTOITEGNEISE ... vii
0T =] OSSPSR X
L= o111 L SRS UPR PSRRI Xii
0] 1oL =] =] SRRSO XV
Lo INNTEANING ettt 1
1.1 Bakgrunn g INITIALIV .......cooiiiiieie et 1
1.2 INErOAUKSJON ...ttt bbbt 1
T.2.1 PL-OMIBAEE ..vviiiiciceceeeeee ettt ettt ettt 2

1.3 ProblemStilliNg.......coooiiiiie s 3
1.3.1  Omfang 0g DEgrenSNINGEN .......cccviiiieieieieie ettt 4

2. TeOretiSK FAMMEBVEIK .......cccuiiiiiiiie ettt sttt 6
2.1  Petroleum og petroleumsVirkSOMNEL ...........ccooieiiiii i 6
2.1.1 PetrOlEUMSSYSIEIMEL ..ot 7
2.1.2 P90, P50 0g P10: VOIUMESLIMAL .....cvvieriiieiiiiiesiesicsiee e 8
2.1.3  Ressursklassifisering og prosjektmilepaler ... 8
2.1.4  ArDEIOSPIOGIAM ...cuiiiiiieiiecie sttt sttt 11
2.1.4.1 IS0 L o RSO SS TP PRPRP 12

2.2 Tilknytning av marginale funn ... 12
2.2.1 Eksempler pa norsk SOKKEL............c.covvvvieiiiiiciiiccecceee e 13
222 HavhunnStIKNYINING ....ooveiiiicieee e 14
2.2.2.1 HaVDUNNSTAMIMET .....eoiiiie ettt ens 15
2.2.2.2 PrOQUKSJONSIBE ...ttt 15
2.2.2.3 KONTIOIKADEL ..o 15
2224 SHIGEIBI .t 15

2.3 @konomiske DEtraktNINGEr .........ccocoiiiiiiiieiee e 16
2.3.1  Varierende 0lJe- 0g QaSSPIISE ......cuviiiieierierieste sttt 16
2.3.2  PetroleumssKatteSyStEMEL.........ccuiiiieiiierere e 17
2.3.3  Samfunns- 0g bedriftSBKONOMI ..........cooiiiiiiiii e 18
2.3.3.1  AVKESININGSKIAY ..ottt 18
2.3.3.2 MaALeralItEtSKIAV ......veveeieciiesiieie e 19
2.3.3.3 KapitalraSjonering .........coveiieiiee et 19
2.3.34 UIIKE BIEIINTEIESSE ....eviviiteeiieiieiieie ettt 19

2.4 Vurdering av IBNNSOMANEL ..ot 20
241 NAVEIdIMELOUEN ....vvivivieieiececececececececctctee et 20
24.2 INtErNIENtEMETOURN. ... .otieiie e 21
2,43 BaAlANSEPIIS .ottt nre s 21

K T |V, ] (oo [P ORTT RSP PRI 22
3.1 FIEMOANGSMALE . ...c.eiveeeieeeeeteee ettt sttt ee ettt e et et et ess st ete st et e s s tenssteseseereanas 22
3.1.1 Innsamling og utvelgelse av data ..........cccoooeiieiiiiiii s 22
3.1.2  UtbyggingSIBSNINGE ......cvoiiiieiieiie et 23
3.1.3  ProduKSjONSPrOFIEr ........cuiiiiiiiieie e 24
3,14 KONTANISIIBMIMIET ...ttt e e e nnnee e 25



3.1.5  TIlKNytNINGSIeKKETBIgE . .c.ooveeee e 27

3.1.6  Beregninger 0g ANAIYSET ........ccoiiiiiiiiiieieie et 27
3.2 BKONOMISKe fOrULSEININGET ......ccuoiiiiiiiiiiieieee e 28
32,1 OlJE- 00 GASSPIIS .. vveiieiiaseeietestesie sttt ettt sttt sttt e bbbt nb et 28
3.2.2  Kroneverdi 0g KOStNadSJUSTEITNG .......covireiiieierie e 29
3.2.3  KaIKUIBSJONSIENTE ... 29
324  MERA (EXCel-mOdell) ..o 29
3.2.5  Kostnader utover hovedfeltets levetid............cocooviiiiiiniiicieee, 31
3251 DITISKOSINAUE ... e 31
3.25.2 PlattformmodifiKaSjoner ..........c.ooiiiiiiii e 31
32,6 LEtEKOSINAURT .....eeveiieieiiiee ettt sttt st ne e 31
3.2.7  PetrOleUMSSKALL ......ooueeiiieiecie e et 32
3.3 TeKniske fOrULSEININGET .....ccveiecie et 33
3.3.1  TredjepartStilKNYININGEr .....cooiiiiiee e 33
3.3.2  PrOUUKSJONSIBI ..ottt ettt 33
333 FIerfaseStramNing .......ccoeeeieieieiesiseseeie et 33

3 304 PV s 33
3.3.5  Kapasitet i rarledninger........cccco i 33
3.3.6  KONOHKADEL. ..o e 33
337 BAIKONG cocviieieiee bbb 34
34 USIKKEINEL . ....c.eiieiiiiieiceee ettt bbbt 34
4. Mulige tredjepartstilknytninger til PL...........cccoooiiiiiiiiic e 35
4.1 OMIAESIUAIE OD .....covivieieieieieieeeeee e 35
4.1.1  Resultater og forbedringspotensialer.............ccooiiiiiniciene e 36
4.1.2  Videreutvikling av analySen ... 36
4.2 Viderefgring av omradeStUdiBN ...........ccceoviiiiiiiiieeeee e 37
4.2.1 Utvelgelse av funn 0g ProSPekLer.........c.coeeiiiiiininieieeee e 37
4211 PIOSPEKIET ... 38
42,2 RESSUISANSIAY ...vviueeiiiieitesie sttt 39
4.2.3  Sammenstilling av fFOreKOMSTEN ..........coviiiiiiiice e 40
424  Mulig ProdUKSJONSSTAIT.......cc.iiviiiiiiiiieieie e 40
4.2.5  Infrastruktur og produksjonskapasitet............cccoovvriririiriineiene e 42
4251 Tilgjengelig infrastruktur i P1-0mradet ...........cccocoeeiieriiirecereecceenens 42
4.25.2 KAPASITEL ...t 42

4.3  Ressurspotensial — Total utbyggingslasning .........ccoceovviiiininieien e 44
5. Utbyggingslasninger 0g @nalySer ... 46
5.1  Muligheter for SamMOrdning .........c.ccoveiiiiieiieie i 46
5010 UFall Lo 47
S5.0.2 0 UFAll 2. e 50
5.1.3 0 UFall e e 54
504 UTall 4o e 57
5.2 SeNnSIIVITEISANAIYSEL ....ooiviiiiic et 61
52,1 NNV (790) ottt 62
52,2 INEBINIEINTE ..ottt e et e e e nee e e nbeenbe e e nee e 65
5.3 ENNESKOSINAUET .......coeeiiieieiiec ettt enne e 67
5.3.1  Kostnadsfordeling ved Samordning..........ccccoevererenenisiesienese e 70
5.4 Samordning vs. enslig tiKNYINING ..o, 72



5.5  Produksjonsperiode 0g ressurSUtNYelSe.........cccovvereiieiieie s 75
5.6  Beregninger etter SKAtt.........ccooiiiiiiiiiiie e 77
56,1 NNV (T90) oottt ettt st st sreere e e eneenees 77
5.6.2 INEEINTENTE ... 78
5.6.3  Samfunnsgkonomisk og bedriftsgkonomisk optimum............cccooovininiiicien, 79

6. Resultater 0g AISKUSJON ........ciiiiiiiiiiiiiie e 80
6.1  HOVEUAIESUITALET ... .oiieeeieieciee ettt st reenne e 80
6.1.1 ENNELSKOSINAUET ......eeeviiieie e 80
6.1.2  Bedriftsgkonomisk vs. samfunnsgkonomisk beste utbyggingslagsning.............. 82
6.1.3  Forlenget levetid 0g gkt ressursUtNYttelSe ........ccovveiiieiienece e 83

6.2  Diskusjon rundt sentrale ODSEIVASJONEr ..........cccooeiiririiieieieee e, 84
6.2.1 Betydningen av arbeidSprogram...........cccccoeriiiiiiininieee 84
6.2.2  Billigere utbyggingslgsninger og bedre utnyttelse av infrastruktur ................... 85
6.2.3  ProdukSjONSKaPaSITEL .......cveiviiieriiiiiiiiiieie e 86
6.2.3.1 Utnyttelse av lite ledig Kapasitet...........ccccvveeiieieiiie i 86
6.2.3.2 Utsatt produkSjONSSLart...........c.coveiieiieireieciese e 87

6.3  Vurdering av forekomstene i utfallene ............cccooveveiieiicie e, 88
0.3.1  ULTAll 1B ..o bbb 89
0.3.2  ULTAll 2C ..o 90
0.3.3  ULTall BB ..o 90
6.3.4  ULTall AC ... e 91
6.3.5  Vurdering av fOreKOMSLENE .........ooiiiiiiiiee s 92

7. Oppsummering 0g KONKIUSJON..........ccouoiiiiiiicie et 93
7.1 Anbefalinger til videre arbeid..........ccccooiiiiii 96

S TR ] o -] OSSPSR 97
8.1  INterne Kilder fra OD .......cccocieiiiieiiee e ne e 99
AL APPENAIKS ettt I
ALl ArDEIASTOrAEIING ..o I
A2 ProdukSjonSProfIIEr ........oiiiiiiee e I
A3 Input til KONTANISIIBMMET ... X1
A4 KONTANTSIIBMIMET ...t e s XVII



Figurer

Figur 1.1 - Gjennomsnittlig funnstarrelse i Nordsjgen (OD, 2018a) ........cccoerererenineneniennen, 1
Figur 2.1 - Sammenheng mellom prosjektmodning og ressursklasser (OD, 2016) ................. 11
Figur 2.2 - Historisk oljepris (EIA, 2018) .......cciveiiiieiiese et 16
Figur 3.1 - Prognose av oljepris (OD, 2018a) .......cccccoueiveieiieiieesie e sre e se e 28
Figur 3.2 - Prognose av gasspris (OD, 2018a) ........ccceiveiiiieiieie e see e esee e e se e 29
Figur 4.1 - Ressursanslag foreKOMSEET ...........couviieiiiie i 39
Figur 4.2 - Oljeproduksjon av produserende og planlagte felt............cccoovoviiiiiciicieeee 43
Figur 4.3 - Gassproduksjon fra produserende og planlagte felt...........ccooveniiiiiiiiicien, 43
Figur 4.4 - Total utbyggingslasning, ressurspotensial ..............ccocvveieieieiinnneeeeeen 44
Figur 5.1 - Utbyggingslasning, Utfall LA ..o 47
Figur 5.2 - Utbyggingslasning, Utfall 1B ............ccoooiiiiiiiiiiiiieeeee s 48
Figur 5.3 - Oljeproduksjon, Utfall LA/LB ........ccooiiiiiiiiiieee s 49
Figur 5.4 - Gassproduksjon, UtFall TA/LIB ..........ccoiiiiiiieieseee s 50
Figur 5.5 - Utbyggingslasning, Utfall 2A ..o 50
Figur 5.6 - Utbyggingslasning, Utfall 2B ... 51
Figur 5.7 - Utbyggingslasning, Utfall 2C ..o 51
Figur 5.8 - Oljeproduksjon, utfall 2B/2C ... 53
Figur 5.9 - Gassproduksjon, Utfall 2B/2C ..........ccooeiiiiiiiieeee s 53
Figur 5.10 - Utbyggingslasning, Utfall SA ..o 54
Figur 5.11 - Utbyggingslasning, Utfall 3B ... 54
Figur 5.12 - Oljeproduksjon, Utfall 3B ...........ccccoieiiiieiiece e 56
Figur 5.13 - Gassproduksjon, Utfall 3B ...........cccciveiiiieiieie e 56
Figur 5.14 - Utbyggingslasning, Utfall 4A ... 57
Figur 5.15 - Utbyggingslasning, Utfall 4B ..o 57
Figur 5.16 - Utbyggingslasning, Utfall 4C ... 58
Figur 5.17 - Oljeproduksjon, Utfall 4...........c.ocoveiieiiie e 59
Figur 5.18 - Gassproduksjon, UtFall 4.............ccooiiiiie it 60
Figur 5.19 - Sensitivitet NNV, Utfall 1B .........c.ccooiiiieiicce e 62
Figur 5.20 - Sensitivitet NNV, Utfall 2C ..........c.oooiiiiie e e 63
Figur 5.21 - Sensitivitet NNV, UtFall 3B .........coooieiieciee s 63
Figur 5.22 — Sensitivitet NNV, UtFall 4C .........c.ooveee s 64
Figur 5.23 - Sensitivitet IR, Utfall 1B .........cccooiiiieie e 65
Figur 5.24 - Sensitivitet IR, ULFall 2C.........ccooiiiiee e 66
Figur 5.25 - Sensitivitet IR, ULFall 3B.........cocviiiiieeee e 66
Figur 5.26 - Sensitivitet IR, ULFall 4C .........coo oo 67
Figur 5.27 - Utfall 1B: ENhetSKOSINAAET ........coviiiieiiieeeee e 68
Figur 5.28 - Utfall 2C: ENhetSKOSINAAET ........ccviiiiiiiieeeseeee e 69
Figur 5.29 - Utfall 3B: ENhetSKOSINAAET ........ccviiiiiiiii et 69
Figur 5.30 - Utfall 4C: ENhetSKOSINAAET ........coiiiiieieie e 70
Figur 5.31 - Fordeling av drift- og modifikasjonskostnader ved samordning...............ccc........ 71
Figur 5.32 - Utfall 1B: Samordning vs. enslig tilknytning..........c.ccccooeiviiiiiiiic e, 72
Figur 5.33 - Utfall 2C: Samordning vs. enslig tilknytning..........ccccooviiieiii e, 73
Figur 5.34 - Utfall 3B: Samordning vs. enslig tilknytning..........cccccooviviiiiiiiicie e, 74
Figur 5.35 - Utfall 4C: Samordning vs. enslig tilknytning..........c.ccccooviiiiiii e, 74



Figur 5.36 — ProduKSJONSPEIIOUE .......ccuveiiieieiie e ens 75

FIQUr 5.37 — RESSUISUINYLIEISE ...t 76
Figur 5.38 - NNV (7%), Tor 0g etter SKatt...........ccoovieiiierececeeseee e e 77
Figur 5.39 - Internrente far SKatt .............cooiiiiiiieee s 78
Figur 5.40 - Internrente etter SKALL...........ccoviiiiiieieee e 78
Figur 6.1 - Sammenligning av enhetsKOStNAdEr ..o 80
Figur 6.2 — Produksjonsprofiler per utfall ... 81
Figur 6.3 — Olje- og gassproduksjon per utfall..............ccocooiiiiiiiiie, 89
Figur 6.4 — De mest lannsomme foreKomstene 1 PL .........ccooiiiiiiiiiiieic e 92
Figur A.L - OlJeprodUKSJON, 2A ......couoiiiieieeee ettt ane s I
Figur A.2 — GasSProduKSJON, 2A ... ..ottt I
Figur A.3 - OlJeprodUuKSJON, BA ... bbb I
Figur A.4 - GassSProdUKSJON, 3A .....cuiiieieeie ettt te e st e et e s te e e sraesreennennes I

Xi



Tabeller

Tabell 2.1 - Definisjon av petroleumsforeKOMSLEr...........ccvveieiiieiece e 6
Tabell 2.2 - Oversikt over klasser, ressursklasser, prosjektkategorier og usikkerhetskategorier

(O IR0 ) PSS SSSS 9
Tabell 2.3 - Definisjon av prosjektkategori og usikkerhetskategori (OD, 2016).........cccccceneenee. 9
Tabell 2.4 - Prosjektmilepaler (OD, 2016).......cccciueieriierieienieseeieeiee e 10
Tabell 2.5 — Eksempel pa arbeidsprogram for en utvinningstillatelse (OD, 2018d)................ 12
Tabell 2.6 - Eksempler pa NOISK SOKKEL ........cccveveieieieieieieicieie e 13
Tabell 3.1 - Input-verdier MERA ... 25
Tabell 3.2 - Oversikt over inntekter inkludert i kontantstrgmmene...........c.ccccoeceveiieieiienen, 25
Tabell 3.3 — Oversikt over utgifter inkludert i kontantstrgmmene.............cccocevvevieneeiciienen, 26
Tabell 4.1 - Tilbud om utvinningstillatelser i TFO-2017.........ccccoiviiieiiie i, 35
Tabell 4.2 - Utvalgskriterier og aktuelle funn og prospekter ..., 37
Tabell 4.3 - Aktuelle proSPekter (P50) .......c.ciieiioieiieee e 38
Tabell 4.4 - Beregning av P90 0g P10 VOIUMEN ........ccoiiiiiieiiec e 40
Tabell 4.5 - Forekomster som kan/bgr bli utbygd Sammen..........cccooeveveieieni e, 40
Tabell 4.6 - ArbeidSprogram lISENSE ........cc.ciieii et 41
Tabell 4.7 - Oversikt over tilgjengelige innretninger i P1-omradet ...........c.cccoeevevevvveveeeennnn, 42
Tabell 4.8 - Ressurspotensial, gruppeinndeling og tilknytningsmulighet............ccccoeevinennen. 45
Tabell 5.1 - Forventet volum, PL1-0MIA0EL ...........ccceueuererereieeiece e 46
Tabell 5.2 - Funnutfall som er tilnzermet lik det forventede volumet ............ccccoovviiviieiennnn, 46
Tabell 5.3 - Resultat, UtFall L..........cccooiiiiiiiee e 48
Tabell 5.4 - Produksjonsstart og slutt, utfall 1 ..., 49
Tabell 5.5 - Resultat, UtFall 2...........ccoooiiiiii s 52
Tabell 5.6 - Produksjonsstart 0g -Slutt, Utfall 2., 52
Tabell 5.7 - Resultat, UtFall 3.........cooueiiiieie e e ebrae e 55
Tabell 5.8 - Produksjonsstart 0g slutt, utfall 3 ..., 55
Tabell 5.9 - Resultat, UtFAll 4..........oooveiiieeee et eb e 58
Tabell 5.10 - Produksjonsstart og slutt, utfall 4 ..., 59
Tabell 5.11 - Faktorer til SENSItIVItEtSANAIYSE. ......cvcviiiiiiiicr e, 61
Tabell 5.12 - Prosentvis endring ved SensitivitetsanalySene ...........ccccooeveieiencneniennseeeee, 64
Tabell 5.13 - Samfunnsgkonomisk OPLIMUM ..........ccoiiiiiiiiee e, 79
Tabell 6.1 - Prosjektprioritering samfunn vs. SelSKap ...........ccoovviriiiiieic e, 82
Tabell 6.2 - @kt produksjonstid for forekomstene ved samordning, per utfall ........................ 83
Tabell 6.3 - @kt ressursutnyttelse ved samordning per utfall ..., 83
Tabell 6.4 - Prioritert leterekkefalge basert pa NNV og funnsannsynlighet...............cc.c......... 92
Tabell A1 - ArbeidSTordeling .........c.ooveii i I
Tabell A.2 - Oljeproduksjon, Utfall LA/LIB .......cc.ccceoiiiieecec e v
Tabell A.3 - Gassproduksjon, utfall LA/LB.........cooviiiiiice e v
Tabell A.4 - Oljeproduksjon, Utfall 2A ..........oooi i \Y/
Tabell A.5 - Gassproduksjon, Utfall 2A ..o VI
Tabell A.6 - Oljeproduksjon, utfall 2B/2C...........ccvoiiiiiic e VIl
Tabell A.7 - Gassproduksjon, utfall 2B/2C ... VI
Tabell A.8 — Olje- og gassproduksjon, utfall 3A ... IX
Tabell A.9 — Olje- og gassproduksjon, utfall 3B...........cccccoiiiiiiiiiiciie e X
Tabell A.10 - Oljeproduksjon, 4AJABIAC .........couieiie e XI



Tabell A.11 - Gassproduksjon, utfall 4A/ABIAC ..........coooe et XIl

Tabell A.12 - KPI (SSB,13.02.2018) .....ccuiiiiieieeiie ettt s X1l
Tabell A.13 - Kostnadsjustering 0g KroneVerdi ............ccoceieieenieiiesieenese e see e XII
Tabell A.14 - Drifts- og modifikasjonskostnader, P1 (OD, 2018)........cccceecviiriverieieenennnnns XV
Tabell A.15 - PriSprognose OlJ&........coiiiiiiiiieieiee e XV
Tabell A.16 - PriSPrOgNOSE QASS......ueieerteruereeiteariesseesteastessessseessesseesseessessssssesssesssessesssessenns XVI
Tabell ALL7 - NNV ULFall L ..o e XVII
Tabell AL18 - NNV ULFall 2 ....oooe e XV
Tabell AL19 - NNV ULall 3 ..o XIX
Tabell A.20 - NNV ULTall 4 ..o e XX
Tabell A.21 - Sensitiviteter, Utfall 1B ..........cccoiiiiiiiee e XXI
Tabell A.22 - Sensitiviteter, Utfall 2C ..........cccoooiiii e XXI11
Tabell A.23 - Sensitiviteter, Utfall 3B ..........cccoviiiiii XX
Tabell A.24 - Sensitiviteter, UtFall 4C ..o XXIV
Tabell A.25 - Enhetskostnader, Utfall 1B ...........cccocoviiiiiinieiie e XXV
Tabell A.26 - Enhetskostnader, Utfall 2C ... XXV
Tabell A.27 - Enhetskostnader, Utfall 3B ..o XXVI
Tabell A.28 - Enhetskostnader, Utfall 4C ... XXVI
Tabell A.29 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 1B.......................... XXVII
Tabell A.30 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 2C ......................... XXVII
Tabell A.31 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 3B ....................... XXVIII
Tabell A.32 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 4C......................... XXIX
Tabell A.33 - Utfall 1B: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning ...........ccccccoovevvevieinenne. XXX
Tabell A.34 - Utfall 2C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning .............c.ccocevovvinnenen, XXXI
Tabell A.35 - Utfall 3B: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning ............ccccocvvninnnnns XXXII
Tabell A.36 - Utfall 4C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning (samordning).......... XXXIII
Tabell A.37 - Utfall 4C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning (enslig tilknytning). XXXIV
Tabell A.38 - Utfall 1B: Skatteberegning (basis OlJEpris)........ccccvvviriereninenciineiiins XXXV
Tabell A.39 - Utfall 2C: Skatteberegning (basis OlJepris).........ccccooevereieneienininenen XXXVI
Tabell A.40 - Utfall 3B: Skatteberegning (basis OlJepris)........cccccevvreniriiiniiienieien, XXXVII
Tabell A.41 - Utfall 4C: Skatteberegning (basis OlJepris)........ccccuvevereneniniencnenenn XXXVIII
Tabell A.42 - Skatteberegning, hay 0g 1av OlJEPriS........cccoeiiiiiiiiiice e XXXIX

Xiii



Blank side

Xiv



Forkortelser

BOG: Beslutning om gjennomfgring

BOI: Beslutning om prosjektinitiering
BOK: Beslutning om konkretisering

BOV: Beslutning om viderefaring

CAPEX: Kapitalutgifter (Capital expenditure)
GSm3: Milliard standard kubikkmeter

F1: Felt 1 (Hovedfelt)

H2-H6: Havbunnsramme 2-6

IRR: Internrente

KPI: Konsumprisindeks

MEG: Metanol og glykol injeksjon

MSm?: Million standard kubikkmeter

MgM: Minste gkonomiske mengde

NNV: Netto naverdi

OD: Oljedirektoratet

OED: Olje- og energidepartementet

0.e.: Oljeekvivalenter

OPEX: Driftsutgifter (Operational expenditure)
P1: Plattform 1 (Morplattform)

PAD: Plan for anlegg og drift

PUD: Plan for utbygging og drift

PVT: Trykk, volum, temperatur (Pressure, volume, temperature)
RK: Ressursklasse

SSB: Statistisk Sentralbyra

TFO: Tildeling i forhandsdefinerte omrader

XV



Blank side

XVi



1. Innledning

1.1 Bakgrunn og initiativ
Omradestudien utfart av OD undersgkte det modne omradet ved F1. Som mange andre felt pa
norsk sokkel, har F1 utfordringer knyttet til fallende produksjon og hgye enhetskostnader. For
a sikre at produksjonen er lgnnsom i arene fremover er morplattformen (P1) avhengig av
tilleggsressurser som vil bidra med a redusere enhetskostnadene. Studien gnsket derfor &
etablere en starre forstaelse for ressurspotensialet i omradet i tillegg til & belyse fordelene med
tilknytning av marginale forekomster til en vertsplattform. Studien konkluderte med at det
finnes flere naerliggende marginale forekomster som kan produseres lgnnsomt, men disse
ressursene er relativt sma og vil ha en liten effekt pa enhetskostnadene alene. Tilknytning av
flere forekomster ved en samordnet utbygging kan bidra til & redusere de hgye
enhetskostnadene og dermed forlenge den gkonomiske levetiden til P1 dersom de blir pavist
tidlig. Basert pd ODs gnske om en viderefgring av omradestudien fokuserer oppgaven pa
falgende forbedringspunkter:

1. Effektene av en samordnet utbygging av flere marginale forekomster

2. Sensitivitetsanalyser for volumer, oljepris, CAPEX, OPEX og kalkulasjonsrente

3. Innvirkning pa enhetskostnader ved samordning

1.2 Introduksjon

Leting pa norsk sokkel viser en trend med stadig mindre funn og at sjansen for a gjare store
funn minker. Dette er en naturlig utvikling i en petroleumsprovins. Utviklingen er vist i figur
1.1 (OD, 2018a).

Gjennomsnittlig funnstgrrelse pa norsk sokkel
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Figur 1.1 - Gjennomsnittlig funnstgrrelse i Nordsjgen (OD, 2018a)

1



Store deler av norsk sokkel vurderes modne omrader der geologien er relativt godt kjent, med
mange produserende olje- og gassfelt og omfattende infrastruktur. Dette gjelder sa a si hele
Nordsjgen i tillegg til Haltenbanken og omradet mot Nordlandsryggen, rundt feltene Ormen
Lange og Aasta Hansteen i Norskehavet og Snghvit og Goliat i Barentshavet (Norskpetroleum,
2017a).

For & opprettholde verdiskapningen til Norge, er neeringen dermed ngdt til & produsere flere av
forekomstene med mindre ressurser. Utfordringen med mindre forekomster er at de ofte er
marginalt lgnnsomme eller ulgnnsomme. De vil derfor ofte veere avhengige av a bruke
eksisterende infrastruktur for a bygges ut og produseres lgnnsomt. Slik kan felt som allerede er
i produksjon ogsa fa forlenget gkonomisk levetid, og en hgyere ressursutnyttelse. Dette er en
effekt av at flere forekomster kan dele driftskostnader, som videre kan medfere lavere
enhetskostnader. En god utnyttelse av eksisterende infrastruktur kan derfor fare til at en starre
andel av ressursene pa norsk sokkel blir produsert, og dermed gi store verdier til samfunnet i

arene fremover (Norskpetroleum, 2017a).

1.2.1 Pl-omradet
| denne oppgaven defineres P1-omradet som en sirkel med radius pd 50 km, der P1 star i
sentrum. Omradet har en produserende plattform og flere felt og funn som produserer eller

planlegges inn til P1.

P1 har en antatt gkonomisk levetid frem til ar 5. Da vil produksjonen til hovedfeltet (F1) veere
sa lav at driften ikke lenger er lgnnsom. Flere kartlagte prospekter og funn i P1-omradet kan
potensielt tilknyttes og gke den gkonomiske levetiden til plattformen. De kartlagte prospektene
omtales som forekomster nar det er snakk om & bygges ut og produseres, og som prospekter
ellers i oppgaven. Kapasitetsutnyttelsen pa P1 er dalende, noe som gir muligheter for a tilknytte
flere forekomster i arene fremover. Dersom nye forekomster tilknyttes P1 etter F1s gkonomiske
levetid, ma de selv beare en stgrre andel av driftskostnadene. En samordning av flere
forekomster kan potensielt ha stor nok lgnnsomhet til & beere driftskostnadene sammen og fare

til at flere naerliggende ressurser blir produsert.



1.3 Problemstilling
En samordnet utbygging over flere lisenser involverer aktgrer med ulike eierinteresser. Disse
eierinteressene skaper utfordringer knyttet til et samarbeid. Likevel fagrer et samarbeid ogsa til

nye muligheter i omradet. Oppgaven fokuserer derfor pa falgende problemstilling:

«Pa hvilke mater kan en samordning av marginale prospekter pavirke
lennsomheten i et modent omrade, og hvilke utfordringer er mest kritiske?»



1.3.1 Omfang og begrensninger
Temaene i oppgaven strekker seg over flere disipliner og er svaert komplekse. For & komme

frem til ulike utbyggingslasninger er det ngdvendig med flere antakelser og forenklinger.

e Samordning over ulike lisenser

Prospektene i Pl-omradet strekker seg over flere lisenser med ulike
eiersammensetninger og rettighetshavere. Motstridende eierinteresser i lisensene kan
gjere det krevende med et samarbeid iht. avtaler og kontrakter mellom partene. En
forutsetning for beregningene og beslutningene er at akterene samarbeider, men

avtalene for samordningen vil ikke beskrives da dette gar utover oppgavens omfang.

e Avstand mellom funn og plattform

Ved bruk av konvensjonell teknologi er mulig total rarlengde for flerfasestremning ca.
50 km for olje, gass og vann, og ca. 140 km for gass og vann (OD, 2018). Som en
forenkling ligger alle prospektene innenfor en radius pa 50 km fra P1. Slik vil alle
forekomstene kunne tilknyttes P1, uavhengig av om de bestar av olje eller gass.
Utbyggingslasningene som foreslas har ogsa en begrenset total rgrlengde pa ca. 50 km.
Mulig rarlengde vil bli utfordret i arene fremover pga. ny teknologi, men det tas ikke

hensyn til i denne oppgaven.

e Reservoar- oq fluidegenskaper

For & kunne sette opp en serie med havbunnsrammer ma reservoar- og fluidegenskapene
stemme overens. Dette vet man ikke far det er boret letebrgnner og eventuelt pavist
ressurser. For a undersgke effekten av samordninger antas det derfor at egenskapene

stemmer overens mellom forekomstene og produserende felt.

e |edetid fra funn til produksjon

Samordning kan fare til at ledetiden enten blir forkortet eller forlenget, og det er derfor
vanskelig & bestemme hva ledetiden vil veere. For forekomster som ligger i en lisens
med arbeidsprogram er ledetid per prospekt bestemt ut fra arbeidsprogrammet i den
tilhgrende lisensen. For forekomster som ligger i lisenser uten arbeidsprogram, eller

utenfor lisensene, antas en ledetid pa 7-8 ar, som baserer seg pa erfaringstall fra OD.



@konomisk levetid

Den gkonomiske levetiden til F1 er rundt ar 5. Nar flere forekomster tilknyttes, kan den
gkonomiske levetiden forlenges. Det tas likevel utgangspunkt i at den gkonomiske
levetiden er satt til ar 5 og at forekomster som bruker plattformen etter dette beerer

driftskostnadene til plattformen sammen.

Teknisk levetid

Den tekniske levetiden til P1 er rundt ar 19. Etter at den gkonomiske levetiden til F1
passeres, ma forekomster som bruker plattformen ogsa bare kostnadene for
livsforlengende modifikasjoner. Stgrre og mindre modifikasjoner vil veere ngdvendig

for & opprettholde og eventuelt gke den tekniske levetiden.

Olje- 0g gasskapasitet

Olje- og gasskapasiteten pa P1 bestemmes til to faste parametere, men er i realiteten to
faktorer som er avhengig av flere variabler. Tilgjengelig olje- og gasskapasitet for
tredjepartstilknytninger pa P1 er avhengig av designmarginen og produksjonen fra
hovedfeltet, samt tidspunkt for transport av gass. Dreneringsstrategi for nye forekomster
vil ogsa pavirke tilgjengelig kapasitet for ytterlige tredjepartstilknytninger. Hvor stor
andel av kapasiteten som ma brukes til resirkulering, som eksempelvis kommer i
forbindelse med bruk av gassinjeksjon, bestemmes blant annet av reservoaregenskapene
til den nye forekomsten og brannkompletteringslgsningen som brukes (OD,2018). Dette
er tekniske detaljer ved utbyggingen som oppgaven ikke vil ga inn pd, og diskuteres
derfor ikke narmere. En forenkling blir gjort ved a sette kapasiteten til en fast gvre
grense. Grensene som brukes er hentet fra omradestudiet utfgrt av OD og viderefares i

denne oppgaven (OD, 2018a).



2. Teoretisk rammeverk

Teorigrunnlaget i oppgaven krysser over i ulike disipliner og kapittel 2 er derfor delt inn i fire
hoveddeler. Del en vil gi en introduksjon til petroleumsvirksomhet og forklare
petroleumsbegrepene som blir brukt videre i oppgaven. Del to beskriver de tekniske aspektene
ved oppgaven. Del tre og fire fokuserer pa de gkonomiske prinsippene som ma bli tatt hensyn

til i beregningene.

2.1 Petroleum og petroleumsvirksomhet

Petroleumsvirksomhet ~ omhandler ~ all  virksomhet  knyttet  til  undersjgiske
petroleumsforekomster. Dette inkluderer undersgkelse, leteboring, utvinning, transport,
utnyttelse og avslutning, i tillegg til planlegging av slike aktiviteter (Norskpetroleum, 2018b).
Basert pd verdiskaping, statlige inntekter, investeringer og eksportverdi, er
petroleumsvirksomheten i dag Norges stgrste naering (Norskpetroleum, 2017c).
Petroleumsforekomster kan defineres som «Ansamling av petroleum i en geologisk enhet,
avgrenset av bergartstyper ved strukturelle eller stratigrafiske grenser, kontaktflate mellom
petroleum og vann i formasjonen, eller en kombinasjon av disse, slik at den petroleum som
omfattes overalt er i trykkommunikasjon gjennom vaske eller gass» (OD, 2016) og kan deles

inn som vist i tabell 2.1.

Tabell 2.1 - Definisjon av petroleumsforekomster

Forekomst Definisjon
Eelt «Et eller flere funn samlet som omfattes av godkjent plan for utbygging og
drift (PUD) eller innvilget fritak fra PUD» (OD, 2016)

«En petroleumsforekomst, eller flere petroleumsforekomster samlet, som er

cunn oppdaget i samme brgnnbane, og som gjennom testing, prevetaking eller
logging er sannsynliggjort & ha bevegelig petroleum (omfatter bade
kommersielt og teknisk funn)» (OD, 2016)
«En mulig petroleumsfelle med kartleggbart, avgrenset bergartsvolum» (OD,
Prospekt
2016)

Kapittel 2.1 beskriver petroleumssystemet, prosjektmilepeler, ressursklassifisering og
arbeidsprogram for utvinningslisenser. Dette er sentrale temaer innen petroleumsvirksomhet og

vil gi en bedre forstaelse for valg videre i oppgaven.



2.1.1 Petroleumssystemet

Olje og gass er organisk materiale hovedsakelig avsatt pa havbunnen, brutt ned og omdannet
over mange millioner ar (Norskpetroleum, 2017b). Norskpetroleum definerer petroleum pa
folgende mate: “Betegnelsen omfatter alle flytende og gassformige hydrokarboner som finnes
I naturlig tilstand i undergrunnen samt andre stoffer som utvinnes i forbindelse med slike

hydrokarboner” (Norskpetroleum, 2018b).

Feltene pa norsk sokkel viser at petroleumssystemene fungerer i mange omrader. Flere
geologiske faktorer ma vere pa plass samtidig for at hydrokarboner skal kunne dannes og
oppbevares. De geologiske faktorene er (OD, 2017b, s. 24):
e Kildebergart: Inneholder organisk materiale omdannet til hydrokarboner ved hgye trykk
0g temperaturer
e Migrasjonsvei: Hydrokarbonene vil bevege seg fra kildebergarten til
reservoarbergarten, for eksempel gjennom sprekker i forkastninger
e Reservoarbergart: En porgs bergart der hydrokarboner kan oppbevares og akkumuleres
e Forseglingsbergart: En tett bergart som dekker over reservoarbergarten og hindrer

hydrokarbonene i & migrere videre.

Dersom en eller flere av de geologiske faktorene ikke er til stede, vil man ikke kunne finne
oppsamlede mengder av hydrokarboner. Det vil alltid vaere en usikkerhet knyttet til et kartlagt
prospekt, og det ma bores letebrgnner for & pavise olje eller gassressurser og fastsla volumet.
Ettersom alle faktorene ma vere til stede for & finne en olje- eller gassforekomst, kan
sannsynligheten for funn beregnes ved a multiplisere sannsynligheten for hvert element (OD,
2018):

4
P(Funn) = 1_[ P;
i=1



2.1.2 P90, P50 og P10: Volumestimat

| olje- og gassektoren brukes et ressursanslag med spredning (P90, P50 og P10) f. eks nar et
prospekt blir kartlagt og nar akterene sender inn PUD (Plan for utbygging og drift) for et nytt
felt til OD. Arsaken til dette er at man aldri kan vaere sikker pa& hvor store mengder olje og gass
som er tilstede og kan produseres fra reservoaret, men man kan ha gode estimater.
Ressursestimater ved bruk av P90, P50 og P10 kan defineres som lavt, basis og hgyt estimat
(Borges, 2016):

e P90: Det er minst 90% sannsynlighet for at volumet som blir produsert er lik eller
hgyere det lave estimatet

e P50: Det er minst 50% sannsynlighet for at volumet som blir produsert er lik eller
hgyere enn basisestimatet

e P10: Det er minst 10% sannsynlighet for at volumet som blir produsert er lik eller
hgyere enn det hgye estimatet

2.1.3 Ressursklassifisering og prosjektmilepaler
Et prosjekt i oljenzringen kan defineres pa falgende mate (OD, 2016):

«Et prosjekt representerer sammenhengen mellom petroleumsforekomsten og
beslutningsprosessen, inkludert budsjettering. Et prosjekt kan for eksempel omfatte
utbyggingen av et enkelt reservoar eller et felt, eller en videreutbygging i et produserende felt,
eller en integrert utbygging av flere felt og tilhgrende innretninger med felles eiere. Et enkelt
prosjekt representerer et spesifikt modenhetsniva knyttet til beslutningstidspunkt for & ga
videre eller ikke, og det vil veere et tilhgrende spenn av estimat for utvinnbare ressurser for

prosjektet.»

ODs ressursklassifiseringssystem blir brukt for petroleumsressurser pa norsk sokkel. De blir
delt inn i klasser etter hvor de er plassert i prosjektsyklusen i forhold til modenhet i
utviklingsprosessen, vist i tabell 2.2 (OD, 2016)



Tabell 2.2 - Oversikt over klasser, ressursklasser, prosjektkategorier og usikkerhetskategorier (OD, 2016)

Produsert RKO
I produksjon RK1 L,B,H
Reserver Godkjent for utvinning RK2 F, A L, B H
Besluttet for utvinning RK3 F, A L, B H
utvinning | RK4 F, A L, B, H
avklaringsfase
Betingede Utvinning er sannsynlig, RKS A L B H
men uavklart
ressurser Utvinning er lite
¢ RK6 L, B,H
sannsynlig
Utvinning ikke evaluert RK7 F, A L, B H
Uoppdagede Prospekt RK8 L,B,H
ressurser Ikke-kartlagte ressurser RK9 L,B,H

Der klassene, prosjektkategoriene og usikkerhetskategoriene er beskrevet i tabell 2.3.

Tabell 2.3 - Definisjon av prosjektkategori og usikkerhetskategori (OD, 2016)

Ressurser «Alle anslatte petroleumsmengder» (OD, 2016)
«Omfatter gjenveerende, utvinnbare, salgbare
petroleumsmengder i petroleumsforekomster som
rettighetshaverne har besluttet & bygge ut og som
Reserver myndighetene har godkjent PUD eller innvilget PUD-fritak

for. Reserver omfatter ogsa petroleumsmengder i forekomster
som rettighetshaverne har besluttet a utvinne, men der
planene ikke er myndighetsbehandlet i form av en PUD-
godkjennelse eller et PUD-fritak» (Norskpetroleum, 2018b).

Betingede ressurser

«Utvinnbare petroleumsmengder som er pavist, men som det
enna ikke er tatt beslutning om og gitt tillatelse til & utvinne»
(Norskpetroleum, 2018b).

Uoppdagede

ressurser

«De mengder petroleum som pa et gitt tidspunkt er anslatt til
a kunne bli utvunnet fra forekomster som enna ikke er pavist

ved boring» (Norskpetroleum, 2018b).




F «Fgrste utbyggingsprosjekt av en forekomst»

A «Prosjekt for a optimalisere utvinningen fra en forekomst»

«Lavt estimat av petroleumsmengder som antas a bli utvunnet

L — Lavt estimat )
fra et prosjekt»

«Beste estimat av petroleumsmengder som antas a bli

B — Basisestimat ]
utvunnet fra et prosjekt»

) «Hgyt estimat av petroleumsmengder som antas a bli
H — Hagyt estimat

utvunnet fra et prosjekt»

Modningen av et prosjekt bestar av flere milepaler. Ved hver milepal ma en beslutning tas om
enten & viderefgre prosjektet i neste fase, avslutte eller utsette prosjektet. En forklaring av

milepelene er beskrevet i tabell 2.4 (OD, 2016).

Tabell 2.4 - Prosjektmilepaler (OD, 2016)

BOI — Beslutning om _ )
e «Oppstart av mulighetsstudier»
prosjektinitiering

«Milepeel der rettighetshaverne har identifisert minst ett

BOK — Beslutning om ) o )
teknisk og gkonomisk gjennomfarbart konsept som gir

konkretisering . ) ]
grunnlag for a starte studier som leder fram til konseptvalg»

«Milepel der rettighetshaverne tar beslutning om viderefaring

BOV — Beslutning om ) ) )
av studier for ett konsept som leder fram til beslutning om

viderefarin
J gjennomfgring»

«Milepeel der rettighetshaverne tar investeringsbeslutning som
resulterer i innlevering av PUD eller PAD (Plan for anlegg og
drift).»

BOG — Beslutning om
gjennomfaring




Sammenhengen mellom prosjektmilepalene og ressursklassene er vist i figur 2.1. BOI, BOK,

BOV og BOG star som beslutningsporter i prosjektet livssyklus.

Figur 2.1 - Sammenheng mellom prosjektmodning og ressursklasser (OD, 2016)

Falgende vurdering(er) ma utfares fer beslutningen om viderefgring av prosjektet kan tas
(OD,2016):

e RKTY: Forretningsmulighetene identifiseres.
e RK5: Ulike lgsninger studeres for a identifisere en teknisk mulig lgsning.
e RK4: Ulike konsepter ma vurderes far designbasisen kan utvikles og en teknisk

og kommersiell Iasning kan modnes.

e RK4®: Prosjektet ma utvikles i henhold til bade myndighets- og selskapskrav.
Beslutning om PUD-innlevering.

e RK2-3: Det besluttede prosjektet gjennomfares.

e RKI: Produksjon.

2.1.4 Arbeidsprogram

For & fa en hensiktsmessig utforskning av norsk sokkel, etablerte myndighetene TFO-ordningen
(tildeling i forhandsdefinerte omrader) i 2003. TFO-ordningen ble innfart for tildeling av
utvinningslisenser i de modne omradene pa norsk sokkel, altsa i omrader med kjent geologi og
god infrastruktur. | motsetning til i de nummererte konsesjonsrundene som er
tildelingsordningen for de umodne omradene, er det her spesielt viktig med en rask og tidsriktig
utforskning. Ordningen med TFO ble innfart fordi det er gnskelig a pavise og produsere
ressurser i de modne omradene mens det fortsatt er tilgjengelig infrastruktur til stede
(Norskpetroleum, 2017a).

For myndighetene er det viktig at tildelt areal blir arbeidet aktivt med. Etter tildelingen er
utvinningstillatelsen gyldig i en periode pa fire til atte ar, der tildelingen inkluderer et
forpliktende arbeidsprogram med flere tidsavgrensede faser (OD, 2017c). Et eksempel pa
arbeidsprogram hentet fra TFO-2017 er vist i tabell 2.5 (OD, 2018d).
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Tabell 2.5 — Eksempel pé arbeidsprogram for en utvinningstillatelse (OD, 2018d)

Fase | Tidsbegrensning Forpliktelse Avgjgrelse
1 2 & G,Z\gls(l)(aif_fzselzr;; kskilik Beslutning om & bore letebrgnn
g g.g y eller tilbakelevere
studier
2 2ar Bore letebrgnn BOK eller tilbakelevere
3 2ar Gjennomfare konseptstudier BOV eller tilbakelevere
o . . Innlevering av PUD eller
4 lar Utarbeide utbyggingsplan oppsigelse

Etter hver fase ma rettighetshaverne innen gjeldende tidsfrist bestemme seg for om de gnsker a
viderefere utvinningstillatelsen til neste fase. Disse beslutningsfasene omtales som

prosjektmilepealer, som beskrevet i kapittel 2.1.3. Vilkdr for & arbeide videre med

utvinningstillatelsen er at arbeidsforpliktelsen er gjennomfart og godkjent (OD, 2017c).

2.1.4.1 Ledetid

Ledetid defineres som tiden fra det blir gjort et funn til produksjonsstart. Ledetiden for store
funn er i utgangspunktet pa 10-15 ar. For infrastrukturnere funn brukes derimot en ledetid pa
ca. 5 ar. For & se pa ledetiden pa prospekter ma man ogsa legge til leteperioden, som er pa ca.
3 ar. | utgangspunktet vil da ledetiden for et prospekt ner infrastruktur veere pa ca. 8 ar (OD,
2018).

2.2 Tilknytning av marginale funn

| dagens pengeverdi er det investert om lag 4 000 milliarder kroner pa norsk sokkel som har
bidratt til & etablere mye infrastruktur. Etterhvert som produksjonen fra et felt avtar, vil det
frigjeres kapasitet i feltets infrastruktur som nye ressurser kan benytte seg av (Norskpetroleum,
2018a). For & utnytte ressurspotensialet pa norsk sokkel, er det viktig at infrastruktur som rgr
og innretninger brukes optimalt. For & gke verdiskapningen fra store og sma felt bgr mulige
prosjektkombinasjoner vurderes. En samordnet utbygging kan bidra til & forbedre utnyttelsen
av eksisterende infrastruktur gjennom gkt kostnadseffektivitet og lengre produksjonsperioder.
Dette vil gi bade samfunns- og bedriftsskonomiske gevinster ved at sma funn som isolert sett
muligens ikke ville veert lannsomme, kan bygges ut (Kvinge, 2017). For a tilrettelegge for

samarbeid mellom ulike aktgrer og sikre en effektiv bruk av infrastruktur ble «Forskrift om
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andres bruk av innretninger» utarbeidet av olje- og energidepartementet (OED) 1  2006.
Formalet med forskriften er a gi rettighetshaverne gode insentiver til & drive lete- og
utvinningsaktivitet neer eksisterende infrastruktur (Forskrift om andres bruk av innretninger,

2006).

For & produsere mindre felt i infrastrukturnare omrader er havbunnstilknytninger og boring av
avviksbrgnner aktuelle utbyggingsmuligheter. | oppgaven defineres en havbunnstilknytning
som en tilknytning mellom to havbunnsrammer eller mellom en havbunnsramme og en
plattform. En avviksbrenn er en brgnn som bores fra en nerliggende eksisterende
havbunnsramme. En havbunnstilknytning og de viktigste komponentene for denne oppgaven
beskrives i kapittel 2.2.2.1 — 2.2.1.5. Slike utbygginger krever lavere investeringer og mindre
personell til overvakning og drift sammenlignet med en plattformutbygging (Verdensklasse,
2018).

2.2.1 Eksempler pa norsk sokkel

Tilknytning av mindre forekomster er veldig relevant i arene fremover, ved minkende
funnstarrelser som vist i figur 1.1. Havbunnstilknytninger, bade i serie og alene, og boring av
avviksbrgnner brukes allerede aktivt pa den norske sokkelen. Det er gnskelig a presentere dette
for & stette oppunder beslutninger for utbyggingslasningene i kapittel 5.1. Noen eksempler er

presentert i tabell 2.6.

Tabell 2.6 - Eksempler pa norsk sokkel

Forventet produksjonsstart mot slutten av 2021.

Fenja Skal bygges ut med to havbunnsrammer til Njord
A (OD, 2018c).
Serie med Fem havbunnsrammer. Fram Vest og Fram Nord
havbunnsrammer falger samme rgrledninger, og kobles sammen
Fram med Fram @st via en T-forbindelse. Fram @st,

Fram Vest og Fram Nord har hhv. to, to og en
havbunnsramme til Troll C (OD, 2018c).

13



Bygget ut med fire havbunnsrammer og en

Gjoa o
satellitt til Gjga (OD, 2018c).
Forventet produksjonsstart i 2020. Bygges ut med
Skogul en to-slissers havbunnsramme via Vilje-feltet til
Alvheim (OD, 2018c).
) 6707/12-2 Forventet produksjonsstart sent i 2019. Satellitt
Enkeltoppkoblinger av ) _ ) ]
) (Snefrid innfaset til Aasta Hansteen (Equinor, 2017). PUD-
mindre forekomster _ S
Nord) fritak ble innvilget i 2017 (OD, 2018c).
Under utbygging. Tilknytning til Sleipner T-
Utgard innretningen. Skal bygges ut med en fireslissers
havbunnsramme til Sleipner T (OD, 2018c).
Produksjon startet i 2017, og gar etter planen. En
) to-grens brgnn boret fra Fram H-Nord
Byrding . L
bunnrammen. Tilknytning til Troll C.
_ Grenbrgnnen er ca. syv km lang (OD, 2018c).
Avviksbrann i i i __
Produksjon startet i 2017. Midlertidig stengt
] grunnet trykkfall i reservoaret og lav produksjon.
Sindre

En produksjonsbrenn boret fra Gullfaks C (OD,
2018c).

2.2.2 Havbunnstilknytning

Ved bruk av havbunnstilknytninger og avviksbrgnner kan mindre forekomster tilknyttes

tilstedeveaerende innretninger og utnytte den ledige kapasiteten (Norskpetroleum, 2018a).

Havbunnskonstruksjonen brgnnene samles pa og produseres fra kalles en havbunnsramme. Nar

havbunnsrammen plasseres lenger vekk fra plattformen, fagres produksjonsstrammen til

plattformen via produksjonsrgr og stigergr. 1 tillegg vil det ga en parallell kontrollkabel som

forsyner havbunnsrammen med elektrisitet, hydraulikk og/eller kjemikalier. Den maksimale

avstanden mellom produksjonssystemet og plattformen er avhengig av den kjemiske

komposisjonen til produksjonsstrammen og hvilken type rar som brukes (Odland, 2013, s. 57-

60).
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2.2.2.1 Havbunnsrammer

En havbunnsramme bestar av en base, som er en stor stalkonstruksjon bestadende av flere
funksjonsenheter, med en beskyttende stalkonstruksjon over. Denne skal sikre utstyret mot
annen aktivitet i havet, spesielt med tanke pa fiske og bruk av garn (Odland, 2013, s. 61). En
havbunnsramme har kompletterte brgnner pa havbunnen, og juletreet (rer og ventiler som er
montert pa brgnnhodet (Odland, 2013, s. 9) er da ogsa plassert pa havbunnen. En av fordelene
ved a ta i bruk havbunnsrammer er at de kan benyttes bade pa grunt og dypt vann. Brgnnene
kan plasseres enten rett under plattformen eller lengre borte, og de kan sta enten alene eller
samlet (Odland, 2013, s. 57-60).

2.2.2.2 Produksjonsrar

Produksjonsrgrene frakter brgnnstremmen fra brgnnhode til plattform for prosessering.
Hovedutfordringen ved & produsere pa dypt vann, er den gkende risikoen for dannelse av
hydrater og voks i rgrene. Ved fjerning av hydratdannelser og voks, ogsa omtalt som plugger,
vil det palgpe store kostnader som selskapene ikke gnsker. Ngkkelen for & unnga plugger er a
forhindre at brgnnstremmen Kjgles for langt ned, for eksempel ved bruk av konvensjonelle
metoder som isolasjon i rar eller kjemisk MEG (metanol og glykol) injeksjon (Odland, 2013,
S. 62-63).

2.2.2.3 Kontrollkabel

Kontrollkabelen er en forbindelse mellom kontrollrommet pé en plattform og kontrollsystemet
pa en havbunnsinnretning. Kabelen brukes til a frakte kjemiske og hydrauliske veesker, elektrisk
strgm og signaler mellom kontrollsystemene. Kabelen er bygd opp slik at kraft- og kontroll
linjene er individuelle rgr og kabler som er samlet sammen inne i kontrollkabelen.
Kontrollsystemet gir operasjonell tilgang til ventiler, strupeventiler rgrledninger og andre
funksjonsenheter. Systemet aktiviserer ogsa en sikker nedstengning ved feil pa utstyr eller tap
av hydraulisk- eller elektrisk kontroll. For & unnga alvorlige situasjoner er en tilfredsstillende
responstid en avgjarende faktor (Odland, 2013, s. 67-68).

2.2.2.4 Stigergr

Stigergrene kan anses som en forlengelse av rgr fra havbunnen og opp til plattformen, og
klassifiseres etter hvilken funksjon de har. De brukes blant annet til boring, produksjon av olje
0g gass, vann- og gassinjeksjon, olje- og gasstransport og kontrollkabler. Ved flytende

innretninger ma stigergrene veere fleksible nok til & kompensere for bevegelser forarsaket av
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vind, bglger og stremninger. Stigerarene blir derfor designet til den spesifikke innretningen
(Odland, 2013, s.62, s. 84).

2.3 @konomiske betraktninger

Kapittel 2.2 er en introduksjon til prinsippene som ligger bak beregningene i kapittel 5. En
forstaelse av disse prinsippene er essensielt for & kunne utfere riktige avgrensninger. Kapittelet
vil ogsa beskrive noen sentrale forskjeller mellom samfunnsgkonomi og bedriftsgkonomi: det
er ikke alltid samsvar mellom hva som er best bedriftsgkonomisk og hva som er best for

samfunnet.

2.3.1 Varierende olje- og gasspriser

Olje og gass er ravarer, i den forstand at de er hentet fra naturen ved hjelp av arbeid og kapital,
og brukes vanligvis tidlig i verdikjeden til andre sammensatte varer. Ravarer er ofte homogene
produkter, altsa produkter som er relativt like over landegrenser. Selgere av ravarer kan derfor
ikke konkurrere ved andre aspekter enn pa pris. Pa denne maten vil olje- og gasspriser veere
sveert varierende over tid, og de kan derfor omtales som volatile priser. Prisvolatilitet kan fore
til stor variasjon i kostnader og/eller inntekter for kjgpere og selgere. Prisvariasjonen for ravarer
kan veere vanskelig a forutse, og er derfor en stor risikofaktor i olje- og gassmarkedet (@glend,
2017).

Figur 2.2 viser oljeprisen i perioden fra 1987 til 2016, hvor prisen er gitt i nominelle kroner
(EIA, 2018). Figuren viser at oljeprisen har veert sveert varierende gjennom arene. Prisen

svinger, men det er ikke gitt et fast eller gjenkjennelig manster.

Historisk oljepris
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Figur 2.2 - Historisk oljepris (EIA, 2018)

16



Hendelser og beslutninger som angar produksjons- og forbrukerforhold, gar ofte over en lengre
periode. Nar et oljefunn blir pavist skal utbyggingen farst planlegges og gjennomfares for
produksjonen kommer til markedet (Austvik, 2016). Den varierende oljeprisen er dermed en
sveert kritisk faktor nar det kommer til utbygging av marginale forekomster, da lave oljepriser
kan fare til ulennsomme prosjekter. Det er derfor viktig a gjgre gode skonomiske analyser slik
at man er forberedt pa hva som skjer med lgnnsomheten dersom prisen gker eller synker. | de
gkonomiske analysene ma det gjgres antakelser pa hvordan oljeprisen vil oppfare seg i arene

fremover.

2.3.2 Petroleumsskattesystemet

Petroleumsskattesystemet skal fungere ngytralt, i den forstand at et prosjekt som er lgnnsomt
for skatt ogsa skal veere lgnnsomt etter skatt. Denne egenskapen kan fare til vesentlige inntekter
til fellesskapet da selskapene gnsker a gjennomfgre lgnnsomme prosjekter (Norskpetroleum,
2018c). For a unnga at skattesystemet pavirker drifts- og investeringsbeslutninger, er det lagt
betydelig vekt pa ngytraliserende egenskaper. Skattesystemet i petroleumsnaringen i dag bestar
derfor utelukkende av overskuddsbaserte elementer i tillegg til miljgavgifter. Det er stor enighet
om at en hgy andel av meravkastningen fra petroleumsnaringen bgar ga til fellesskapet. Derfor
er det satt en betydelig meravkastning (grunnrente) knyttet til utvinning av petroleumsressurser

sammenlignet med andre naringer (OED, 2010, s. 25-26).

Ved beregning av skatt far selskapene fradrag for driftskostnader, skattemessige avskrivninger
og finanskostnader. Driftsmidlene skrives av linezrt over en periode pa seks ar, beregnet fra
investeringsaret. Inntekter etter fradragene utgjer grunnlaget for den ordinaere selskapsskatten
pa 23%. For a sikre at en hgy avkastning gar til felleskapet betaler selskapene i tillegg en
serskatt. Friinntekten trekkes fra det ordinaere skattegrunnlaget. Dette utgjegr grunnlaget for
seerskatten pa 55%. Friinntekten er satt til 5,3% av kostprisen pa driftsmidler og avskrives
linezert over fire ar, fra og med farste investeringsar (KPMG, 2018). Samlet gir dette en
marginalskatt pa 78%. | og med at seerskatten fgrst paberegnes ved inntjening over friinntekten,
statter det norske skattesystemet opp om utbygging og drift av marginalt lsnnsomme felt (OED,
2010, s. 25).
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2.3.3 Samfunns- og bedriftsgkonomi

| falge petroleumsloven 84.1 tilhgrer petroleumsressursene pa norsk sokkel det norske folk og
skal komme hele samfunnet til gode (OED, 2011, s. 5). Regelverket for ressursforvaltning er
bygd opp for a gi selskapene insentiver til @ maksimere verdier for samfunnet. Likevel finnes
det tilfeller der selskaper foretrekker andre lgsninger enn samfunnet (OD, 2017a). Dette kan
fare til for lav verdiskapning for samfunnet og kalles for markedssvikt. Markedssvikt kan

oppsta pa grunn av falgende punkter (Sgrenes, 2012):

Selskapene benytter hgyere avkastningskrav enn myndighetene
Materialitetskrav

Kapitalrasjonering

> w bh e

Ikke omforente eierinteresser i felt og infrastruktur

2.3.3.1 Avkastningskrav

Finansdepartementets rundskriv (2014, s. 5) tilsier at det skal benyttes en kalkulasjonsrente pa
4% for normale statlige tiltak. Samtidig legger NOU 2012: 16 (s. 64), vekt pa at ved tiltak som
har en klart hgyere systematisk risiko vil det vare riktig a bruke en kalkulasjonsrente som er
hgyere. Hvor mye en aksje svinger i forhold til markedet beskriver risikoen, og kan deles opp i
systematisk og usystematisk risiko. Beta er et mal pa systematisk risiko (markedsrisiko). Beta
beskriver delen av bevegelsen til en aksje som ikke kan diversifiseres bort i en portefglje, altsa
at risikoen ikke kan bli spredd over flere aksjer. Dersom beta er stgrre (mindre) enn 1, vil aksjen
bevege seg mer (mindre) enn markedet. Den prosentvise endringen i aksjen kan dermed
beregnes ved a multiplisere beta med den prosentvise endringen i markedet (Lederkilden,
2018). Siden petroleumsinntekter normalt har hgyere systematisk risiko, ligger OEDs anbefalte

kalkulasjonsrente for petroleumsprosjekter pa 7% (Aadnevik, 2015).

Starrelsen pa avkastningskravet vil veere avhengig av flere variabler, for eksempel prosjektets
risiko, den gjennomsnittlige renten i markedet, inflasjonstakten i samfunnet og forventet beste
avkastning fra andre investeringsalternativer. | petroleumsnaringen bruker myndighetene som
sagt en kalkulasjonsrente pa 7%, mens selskapene bruker en kalkulasjonsrente pa 10-15%
(Serenes, 2012). Relativt sett vil en hgy kalkulasjonsrente gi en lavere naverdi, mens en lav
kalkulasjonsrente vil gi en hgyere naverdi. Selskapene vil derfor fa en lavere naverdi enn

samfunnet pa samme prosjekt.
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2.3.3.2 Materialitetskrav

Materialitet er knyttet til seleksjon av investeringsprosjekter, ved gitte investeringsbudsjett og
begrensede ressurser i form av ledelse og ansatte. Et materialitetskrav tilsier at et prosjekt ma
veere over en viss stgrrelse for at det skal kunne vare interessant for et oljeselskap. Mindre
prosjekter kan derfor vare uinteressante for store oljeselskaper til tross for at de utgjer en god
forretning, dersom en annen allokering av tilgjengelige ressurser kan generere en hgyere samlet
naverdi. Prosjekter som er gkonomisk marginale kan dermed komme darligere ut i en intern

prosjektrangering (Serenes, 2012).

2.3.3.3 Kapitalrasjonering

Et selskap vil ofte ha flere prosjekter a velge mellom samtidig som de har en begrenset kapital.
Dermed ma prosjektene prioriteres. Gitt at selskapet bruker samme avkastningskrav pa alle
prosjektene, og at prosjektene er uavhengige av hverandre, vil de i utgangspunktet foretrekke
prosjekter som gir hgyest netto naverdi. Dersom de har en begrenset mengde kapital, vil de
derimot heller prioritere prosjektet som gir hgyest netto naverdi per investerte krone. Dette
kalles naverdiindeks og beregnes ved a dele netto ndverdi pa investeringsbelgpet (Sander,
2017). Utbygging av marginale forekomster vil kunne fa en lavere netto naverdi, og dermed en
lavere naverdiindeks. Det kan fare til at selskaper med mindre kapital vil nedprioritere slike

prosjekter.

2.3.3.4 Ulike eierinteresser

De ulike selskapene i en gitt lisens kan ha ulike interesser i tillegg til ulik tilgang bade pa kapital
og menneskelige ressurser. Ettersom lisensene er den besluttende enhet for prosjekter pa norsk
sokkel, kan dette skape utfordringer nar det kommer til & realisere samfunnsgkonomiske
lgsninger. Lisenspartnerne har som regel ikke samme eierandel i felt og infrastruktur. Resultatet
etter tariffer og skatt kan bli ulike for partene, og kan fare til uenighet og kompliserte
forhandlinger (Sgrenes, 2012). En samordnet utbygging av funn pa tvers av utvinningstillatelser
er derfor ikke ngdvendigvis noe oljeselskapene gnsker, men har flere fordeler. Fordelene
inkluderer lavere enhetskostnader og mulighet for gkt levetid pa produserende vertsfelt og andre
tilknyttede felt, som er i selskapenes interesse. Lannsomme felt kan bli enda mer lannsomme
og det kan fare til utbygging av felt som alene ikke vil vaere lannsomme. Samordning pa tvers
av lisensgrenser kan med andre ord gi betydelige verdier for samfunnet, bade

samfunnsgkonomisk og ressursmessig (Kvinge, 2017).
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2.4 Vurdering av lgnnsomhet

Penger mottatt i fremtiden vil ha en lavere verdi enn penger mottatt i dag. For & kunne vurdere
lgnnsomheten av en investering ma man derfor sette en tidsverdi pa de fremtidige forventede
kontantstremmene og videre male disse mot investeringsutgiften. To metoder for & beregne
lennsomheten av en investering er naverdimetoden og internrentemetoden. Renten som
benyttes i naverdimetoden for & diskontere den fremtidige kontantstrammen til dagens verdi
kalles kalkulasjonsrenten, og uttrykker avkastningskravet som er satt for pengene som skal
investeres (Hoff, 2010, s. 393-394).

2.4.1 Naverdimetoden

Ved bruk av ndverdimetoden kan man sammenligne naverdien av investeringens fremtidige
kontantstremmer og investeringsutgiften pa investeringstidspunktet. Differansen mellom
investeringsutgiften og naverdien av de fremtidige kontantstrammene kalles netto naverdi
(NNV). Investeringen betegnes som lgnnsom dersom NNV er stgrre enn null. NNV kan
beregnes fra falgende formel (Hoff, 2010, s. 394):

NNV = U+§n: Ke
- t_1(1+r)t

der U, = investeringskostnad i ar 0
n = gkonomisk levetid (ar)
K, = kontantstrgm i ar t
r = kalkulasjonsrente

| tillegg til & veere den mest brukte metoden for lgnnsomhetsberegninger av investeringer, er
naverdimetoden ogsa den mest anerkjente. Siden den er malt i kroner, er naverdimetoden det
absolutte mal pa lgnnsomhet (Hoff, 2010, s. 395).
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2.4.2 Internrentemetoden

Internrentemetoden viser hvilken kalkulasjonsrente som gir NNV lik null. Internrenten (IRR)
beskriver avkastningen investeringsprosjektet gir pa de pengene som er bundet opp i prosjektet,
til enhver tid. Det er ofte gnskelig a utfgre en internrenteberegning i tillegg til naverdimetoden
for & fastsette hvor stor avkastning investeringen vil gi. IRR maler relativ lgnnsomhet, altsa

avkastning per krone investert i prosjektet (Hoff, 2010, s. 396-397).

Dersom ledelsen har fastsatt et avkastningskrav til penger som investeres i et prosjekt, vil de
gjennomfgre investeringen dersom IRR er starre enn eller lik avkastningskravet. Dersom IRR
er mindre enn avkastningskravet vil prosjektet forkastes. IRR kan finnes ved & beregne NNV
ved ulike kalkulasjonsrenter og plotte NNV mot kalkulasjonsrenten. IRR er gitt der
naverdigrafen skjerer X-aksen (NNV=0) (Hoff, 2010, s. 397).

2.4.3 Balansepris
Balanseprisen defineres som den prisen som skiller om prosjektet er lannsomt eller ikke, altsa
prisen som gir NNV lik null. Balanseprisen er derfor veldig interessant i vurderingen om

prosjektet er Iannsomt ved dagens og mulige fremtidige olje- og gasspriser (OD, 2018a).
For oljeprospekter beregnes balanseprisen, B,,, fra falgende formel:

Cd
By = —1——
’ X&+ax{

For gassprospekter beregnes balanseprisen, B, fra falgende formel:

B; = aB,
der
C% = Totale kostnader diskontert
X% = Oljemengder diskontert
X3 = Gassmengder diskontert
a = Verdiforholdet mellom olje og gass
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3. Metode

Kapittel 3 beskriver metodene som brukes til innsamling og behandling av data. Kapittelet
beskriver fremgangsmate, hvilke lgnnsomhetsberegninger som utfgres, og de tekniske og
gkonomiske forutsetningene som er brukt i analysene i kapittel 5.

3.1 Fremgangsmate
Innsamling, bestemmelse og behandling av data er en stor, tidkrevende prosess. | korte trekk

kan fremgangsmaten beskrives ved fglgende punkter:

Velge ut kartlagte prospekter
Sette opp utbyggingslgsninger
Generere mulige produksjonsprofiler

Beregne tilhgrende kontantstrammer for hver forekomst

o ~ w N e

Sette opp en total kontantstrgm for alle produksjonsprofilene. Produksjonsprofilen som
gir hgyest nettonaverdi (NNV), per utbyggingslgsning, brukes videre i beregningene og

analysene.

Punktene i fremgangsmaten beskrives nermere i kapittel 3.1.1-3.1.5.

3.1.1 Innsamling og utvelgelse av data

Forekomster i en radius pa 50 km fra P1 er hentet ut fra OD sin database, og resulterte i et stort
datasett med 122 kartlagte prospekter og 43 funn og felt (totalt 165 forekomster). Dette
inkluderer duplikater av enkelte forekomster, som da er vurdert flere ganger. Av duplikatene
blir de nyeste verdiene brukt videre, mens de eldste forkastes. Neste steg er & velge ut
forekomster som er aktuelle for oppgaven. Som en forenkling baserer utvelgelsen seg pa en
analyse for minste gkonomiske mengde (MgM) (som beskrives naermere i kap. 4.2.1) ved
utbygging av havbunnsrammer og avviksbrgnner. | tillegg blir forekomster i fglgende

kategorier sett bort i fra:
1. Funni RK®6 (utvinning er lite sannsynlig)

2. Funnsom allerede er vurdert inn til andre plattformer

3. Prospekter som er i umiddelbar narhet av andre plattformer
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| utvelgelsesprosessen er de eneste aktuelle funnene i omradet allerede vurdert inn til P1. Videre
anses utbyggingsplanene til disse funnene som fastsatt infrastruktur. Fokuset videre vil derfor
veere pa prospektene i omradet. En oversikt over de utvalgte prospektene er presentert i kapittel
42.1.1.

3.1.2 Utbyggingslagsninger

Videre blir de kartlagte prospektene omtalt som forekomster da det er snakk om at de skal
bygges ut og produseres. Fgr samordningen kan vurderes, ma utbyggingslgsning per forekomst
bestemmes. Dette baseres pa MgM-analysen beskrevet i kapittel 4.2.1. Totalt tjueen
forekomster er med i analysen. Fire av forekomstene er for sma til & bygges ut med
havbunnsrammer, og ma derfor bores som avvikshrgnner fra en naerliggende havbunnsramme,
som beskrevet i kapittel 2.2. De resterende sytten forekomstene vurderes som store nok til &

bygges ut med havbunnsrammer.

Infrastrukturen som settes opp ferst baserer seg pa at alle forekomstene blir funnet og skal
produseres. Dette blir gjort for a se pa ressurspotensialet i omradet og undersgke hvilke
forekomster som bgr samordnes for at dette skal veere mulig. En total utbyggingslgsning som
tilrettelegger for produksjon av alle de potensielle ressursene er presentert i kapittel 4.3.
Lasningen tar hensyn til de tekniske forutsetningene som presenteres i kapittel 3.3. Ved denne

Igsningen blir funnsannsynligheten antatt lik 1, altsa at alle forekomstene blir antatt funnet.

Ved videre beregninger og diskusjoner baserer utbyggingslgsningene seg pa det forventede
ressursgrunnlaget i omradet (kapittel 5). Fire utfall defineres, der forekomstene som blir
«funnet» baserer seg pa gruppene som blir foreslatt utbygd sammen i serie fra den totale
utbyggingslasningen. Det er gnskelig a studere effekten av en samordnet utbygging og det er
derfor viktig at forekomstene i samme utfall ligger i naerheten av hverandre. Det totale volumet
i hvert utfall er da tilnsermet lik det forventede ressursgrunnlaget. For hvert utfall presenteres
to eller tre alternative utbyggingslasninger. Alternativ A representerer lgsningen fra den totale
utbyggingslesningen. Nar farre forekomster forventes a bli funnet, vil det oppsta flere mulige
tilknytningsmuligheter. Alternativ B og C vil utforske disse mulighetene, og det er lagt vekt pa

kort total rgrlengde og tidligst mulig produksjonsstart.
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3.1.3 Produksjonsprofiler
Produksjonsprofiler for funn og produserende felt blir hentet fra RNB-filer (Revidert
Nasjonalbudsjett), som generes for rapportering av petroleumsrelatert data (OD, 2018b).

Produksjonsprofiler for forekomstene genereres ut fra MERA (3.1.4).

P1 har en begrenset produksjonskapasitet for bade olje og gass, og tilknytningen av
forekomstene ma tilpasses disse grensene. Tilknytningsrekkefglgen av forekomstene, per
gruppe, er derfor systematisk vurdert. Innad i en gruppe vil forekomstene som er naermest P1,
I en serie av havbunnsrammer, komme farst i produksjon og oppta en andel av
produksjonskapasiteten. De neste forekomstene i serien kan tidligst starte produksjonen i
samme ar som forekomsten som ligger foran dem i serien inn til P1. Dersom det er mangel pa
kapasitet, ma de vente til produksjonen pa plattformen synker og mer kapasitet frigjeres.
Kapasitetene for olje og gass er gitt i produksjon per dag. Produksjonsraten for forekomstene
regnes derfor om til samme benevning, da de er gitt i produksjon per ar:

Oljerate: [MSm3/ar] - 10°/365 = [Sm3/dag]

Gassrate: [GSm3/ar] - 103/365 = [MSm3/dag]

Forekomstene som inkluderes er av ulik staerrelse. Starrelsen pa tilgjengelig kapasitet vil
bestemme om flere forekomster kan begynne produksjonen samtidig, eller om de ma vente pa
ledig kapasitet. For eksempel er det tilfeller der en starre og en mindre forekomst kan produsere
samtidig, men at det ikke er nok tilgjengelig kapasitet for to starre forekomster. Kapasiteten pa
P1 kan dermed bli bedre utnyttet og prosjektet vil fa starre inntjeninger, nar flere forekomster
kan produseres pa P1 samtidig. Ulike tilknytningstidspunkter undersgkes for alle alternativene

i hvert utfall:

1. Tidligst mulig produksjonsstart kartlegges for hver forekomst (kapittel 4.2.4).

2. Alle mulige tilknytningsrekkefalger for gruppene i utfallet noteres.

3. For hver rekkefglge prioriteres forekomstene per gruppe inn i produksjon. Farste gruppe
tar sin del av den ledige kapasiteten. Deretter kommer neste gruppe inn og utnytter den
resterende kapasiteten, og det samme med de kommende gruppene.

4. En total produksjonsprofil settes opp for hver rekkefglge, og inkluderer alle

forekomstene i utfallet.
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3.1.4 Kontantstrammer

Kontantstrammer og produksjonsprofiler genereres ved bruk av MERA, et
kostnadsestimeringsverktay brukt hos OD. MERA er en Excel-modell som krever ni input-
verdier, vist i tabell 3.1. Letemodell og risikofaktor er inputparametere som ikke er relevante
eller har en betydning for resultatene i oppgaven. De andre verdiene varierer fra forekomst til

forekomst.

Tabell 3.1 - Input-verdier MERA

1. Letemodell -
2. Hovedfase Olje / Gass. Fra ODs interne database
3. Omrade Omradet og de gkonomiske parameterne baserer seg
dermed pa gjennomsnittsverdier fra omradet P1 ligger i
4. Reservoardybde Fra ODs interne database
5. Tilknytningsdistanse Avstanden mellom kartlagte forekomster og
tilknytningsmuligheter er malt med et verktgy inne pa
faktakartet til OD, avstandene har derfor en tilknyttet
usikkerhet
6. Ressursmengde olje Fra ODs interne database
7. Ressursmengde gass Fra ODs interne database
8. Risikofaktor -
9. Valgt lgsning for Havbunnsramme eller avviksbrgnn. VVurderes ut fra
tilknytning MgM-analysen

Kontantstremmene beregnes fra differansen mellom arlige inntekter og utgifter.
Letekostnadene anses som «sunk cost», som beskrevet i kapittel 3.2.6. Kontantstrgmmene
beregnes for hver forekomst, med ulike tilknytningsmuligheter og produksjonsstart i ulike ar.

Hvilke inntekter og utgifter som brukes i kontantstrammene presenteres i tabell 3.2 og 3.3.

Tabell 3.2 - Oversikt over inntekter inkludert i kontantstremmene

Fra oljeproduksjon Oljeproduksjon - oljepris Produksjonsstart

Fra gassproduksjon Gassproduksjon - gasspris Produksjonsstart
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Tabell 3.3 — Oversikt over utgifter inkludert i kontantstremmene

Utgifter Beregnet fra:
Havbunnsramme: Tre ar
Totale for produksjonsstart

investeringsutgifter

Awviksbrgnn: To ar fer

produksjonsstart

Totale driftsutgifter Produksjonsstart
Produksjonsstart

Tariffer Produksjonsstart
Produksjonsstart

Nedstenging Etter siste produksjonsar

Drifts- og
modifikasjonskostnader .
] Fra og med ar 6.
utover F1s gkonomiske

levetid

Tariffkostnadene baserer seg pa gjennomsnittsverdier og erfaringstall i omradet som blir
undersgkt, fra ODs database. | denne oppgaven bestemmes transporttariffen for gass til 0,133
NOK/Sm?, og prosesseringstariffene for olje og gass til hhv. 80,00 NOK/Sm?® o. e. og 50,00
NOK/Sm? 0. e. (OD, 2018a).

Oljeprisen som brukes er oppgitt i USD/fat og USD/1000 cf. Disse regnes om til NOK/Sm? og
NOK/1000 Sm? pa fglgende mate:

NOK
USD T S _ 492005370k
X =
3 4 3
fat 15898 % sm
NOK
usb_ i 27619703 V9K _
3 , 3
1000 4 02832 S(er 1000 Sm
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Omregningsfaktorer:
e 0,15898 Sm?/fat (OD, 2018f)
e 0,02832 Sm¥/cf (OD, 2028f)
e 7,8219 NOK/USD (DNB, 20.04.2018)

Kontantstremmene settes opp basert pa de ulike produksjonsprofilene for utfallene.
Forekomstene kan tilknyttes i ulike ar per alternativ, og kontantstremmene ma derfor kobles til
riktig oljepris (3.2.1) og kostnadsjustering (3.2.2) for hvert ar.

3.1.5 Tilknytningsrekkefglge

Produksjonen er grunnlaget for inntektene til prosjektet, og tilknytningsrekkefelgen av de nye
forekomstene vil ha en effekt pa NNV. Hgy produksjon gir hgyere inntekt, og inntekt tidlig er
mer verdt enn inntekt senere. Det gnskes derfor starst mulig produksjon, tidligst mulig. Alle
alternativene vil ha flere mulige tilknytningsrekkefglger. Den beste rekkefalgen er bestemt med

fglgende metode:

1. En total kontantstram genereres basert pa den totale produksjonsprofilen, for alle
rekkefglgene i alternativene

2. Drift- og modifikasjonskostnadene (3.2.5) for prosjektet i sin helhet legges pa.

3. NNV beregnes for alle de mulige rekkefalgene.

4. Rekkefglgen som gir hgyest NNV brukes videre.

Totalt blir fire utfall med til sammen ti alternative utbyggingslgsninger undersgkt.

3.1.6 Beregninger og analyser

Folgende lgnnsomhetsberegninger utfgres for alle alternativene (kapittel 5.1):
e NNV (Faor skatt)
e IRR (Far skatt)

e Balansepris (For skatt)

Alternativet med hgyest NNV i hvert utfall blir undersgkt naermere. Fglgende analyser og

beregninger blir utfart for de fire alternativene (kapittel 5.2-5.6):
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e Sensitivitetsanalyser pa NNV med: Volumer, oljepris, kalkulasjonsrente, CAPEX og
OPEX

e Sensitivitetsanalyser pa IRR med: Volumer, oljepris, CAPEX og OPEX

e Undersgkelse av pavirkning pa enhetskostnader ved samordning

e Sammenligning av NNV for samordnet og enslig tilknytning

e Produksjonsperiode og ressursutnyttelse ved samordning

e NNV og IRR etter skatt, med varierende oljepris

e Bedriftsgkonomisk vs. samfunnsgkonomisk optimum

3.2 @konomiske forutsetninger

3.2.1 Olje- og gasspris

Beregningene blir gjort med utgangspunkt i prisforutsetningene vist i figur 3.1 og 3.2. Flere
tilgjengelige prisprognoser ble vurdert fra ODs interne database. Flere prisprognoser fulgte en
lik trend, med et hayt, middels og lavt prisestimat. | denne oppgaven er prisprognose «X» valgt.
For lgnnsomhetsberegningene  brukes basisprognosen for olje- og gasspris.
Sensitivitetsanalysene i kapittel 5.2 inkluderer ogsa hgyt og lavt estimat. Dette gir et godt
inntrykk av hvordan en varierende oljepris kan pavirke lgnnsomheten til marginale

forekomster.

Prisprognose "X" - Brent pris
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Figur 3.1 - Prognose av oljepris (OD, 2018a)
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Prisprognose "X" - Henry Hub gasspris
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Figur 3.2 - Prognose av gasspris (OD, 2018a)

En varierende olje- og gasspris er valgt pd grunnlag av at prisen vil forandre seg i arene
fremover, og den vil derfor vaere mer realistisk enn & bruke faste priser. Prisprognosen er vist
frem til ar 2026. Etter dette holdes prisen konstant. Dette er fordi det er vanskelig a forutse

hvordan prisene vil variere sa langt frem i tid.

3.2.2 Kroneverdi og kostnadsjustering

Kostnadene generert i MERA og i RNB-profilene er gitt i 2017-kroneverdi og det er ikke tatt
hensyn til arlige kostnadsgkninger. For & gjare om til 2018-kroneverdi ble KPI-verdier fra SSB
brukt (SSB, 13.02.3018), og det er lagt pa en kostnadsjustering pa 2% (Regjeringen, 2018) per
ar. Kostnadsjusteringen gker med 2% fra aret for i atte ar, etter dette holdes kostnadsjusteringen

konstant. Faktorene som brukes er fremstilt i tabell A.12 og A.13.

3.2.3 Kalkulasjonsrente
| basisestimatene er 7% valgt som kalkulasjonsrente, som diskutert i kapittel 2.3.3.1. 1

sensitivitetsanalysene i kapittel 5.2 brukes ogsa 4% og 10%.

3.2.4 MERA (Excel-modell)

| beregningene brukes MERA blant annet for a finne CAPEX, OPEX, fjerningskostnader og
miljetariffer for CO, og NOx. De gkonomiske forutsetningene brukt i MERA er basert pa
erfaringstall og gjennomsnittskostnader for det spesifikke omradet, hentet fra ODs database.

For denne oppgaven brukes fglgende forutsetninger:
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CAPEX

e Brgnn

Oljeprodusenter per oljevolum: 2,6 MSm®/brgnn

Gassprodusenter per gassvolum: 4,4 GSm®/brgnn

Boringskostnad (vertikal boring): 61 KNOK/m

Gjennomsnittlig avviksfaktor: 1,65

Kostnad per brgnn: 668/4 + (reservoardybde)-(boringskostnad)-(gjennomsnittlig
avviksfaktor)/1000

Total brgnnkostnad: (antall brgnner)-(kostnad per brgnn)

e Rorledning

Rarledning og kontrollkabel: 26 MNOK/km
Mobilisering og demobilisering: 529 MNOK
Total rgrledningskostnad: (tilknytningsdistanse)-(kostnad per km)+(mobilisering

og demobilisering)

e Havbunnsramme

Kostnad: 175 MNOK/brgnn

Total havbunnsrammekostnad: (kostnad)-(antall bragnner)

e Plattformmodifikasjoner

OPEX
Fjerning

Referansekostnad: 488 MNOK

OPEX/ar som % av CAPEX: 2%
OPEX/ar: (CAPEX)-(prosent av CAPEX)

P&A per brgnn: 135 MNOK

Total P&A: (P&A per brgnn)- (antall brgnner)

Kostnad fasiliteter: (CAPEX rgrledning) + (CAPEX havbunnsramme)
Kostnadsfaktor: 11%

Fjerningskostnad: (kost fasiliteter)-(kostfaktor)

Totale fjerningskostnader: (Total P&A) + (fjerningskostnad)

Miljgtariffer

CO; kostnad: 500 NOK/tonn CO-
NOx kostnad: 30 NOK/kg NOx
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3.2.5 Kostnader utover hovedfeltets levetid

3.2.5.1 Driftskostnader

Sa lenge F1 produserer, vil feltet selv bare driftskostnadene pa P1. Etter at feltet slutter a
produsere ma derimot driftskostnadene bares av de som bruker plattformen videre. Som en
forenkling er 3% av CAPEX beregnet som arlige driftskostnader (OD, 2018).

Fra RNB-filene er den totale investeringskostnaden for P1 gjennom hele livstiden gitt som ca.
38 GNOK-18 (OD, 2018b). De arlige driftskostnadene, inkludert kostnadsjustering, blir dermed
1360 MNOK-18 per ar etter hovedfeltet slutter a produsere.

3.2.5.2 Plattformmodifikasjoner

For & kunne bruke innretningen videre etter F1s gkonomiske levetid, ma visse modifikasjoner
gjeres rede for. Flere av utfallene krever en balkong som gir flere oppkoblingsmuligheter til
oppkobling av stigerar. Det er ogsa behov for flere modifikasjoner for & opprettholde
plattformens tekniske levetid. Oppgaven tar utgangspunkt i en studie hvor det ble kartlagt
ngdvendige modifikasjoner og tilhgrende kostnader, for en lignende plattform (OD, 2018a).
Basert pa diskusjon med en feltutvikler pa OD, er kun modifikasjoner som er relevante for P1
tatt med. Modifikasjonskostnadene er tilpasset starrelsen pa P1.

Tabell A.14 viser en oversikt over drifts- og modifikasjonskostnadene, og hvilke ar de kommer.

3.2.6 Letekostnader

L etekostnadene er vanskelige & forutse og kan veere sveert varierende, da man ikke vet hvor
mange brgnner som ma bores far det eventuelt blir gjort et funn. 1 fglge OD er antall letebrgnner
far funn i snitt fem brgnner, men det kan like gjerne veere bade flere og feerre (OD, 2018). Det
antas derfor at forekomstene allerede er funnet, for en utbyggingslgsning blir foreslatt.
Letekostnadene vurderes derfor som «sunk cost» og tas ikke med i Ilannsomhetsberegningene.
«Sunk cost» defineres som en kostnad som allerede er utfart og som man ikke kan fa tilbake.
Denne kostnaden skal derfor ikke pavirke prosjektbeslutninger, ettersom den vil vere lik

uavhengig av om operatgrene velger a gjennomfare prosjektet eller ikke (Investopedia, 2018).
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3.2.7 Petroleumsskatt

Som beskrevet i kapittel 2.3.2 skal petroleumsskattesystemet i Norge fungere ngytralt pa den
maten at prosjekter som er lgnnsomme for skatt skal veere lgnnsomme etter skatt.
(Norskpetroleum, 2018c). Likevel kan graden av lgnnsomhet variere for og etter skatt. Ved
skatteberegningene antas det at selskapene samarbeider, men det blir ikke vurdert hvordan de
samarbeider. | beregningene ser man derfor pa samordningene som et stort prosjekt, der et

selskap eier alt, for & kunne beregne prosjektakonomien far og etter skatt som en helhet.

Ved beregning av skatt antas det at selskapet er i skatteposisjon. Det betyr at de far fradrag fra
farste investeringsar, fordi de ogsa har inntekt fra andre prosjekter. Skatten fordeles slik at man
arlig betaler halvparten fra foregdende ar og halvparten fra inneveerende ar pga.
terminbetalinger. Avskrivninger og friinntekt beregnes derfor som beskrevet i kapittel 2.3.2 fra
farste investeringsar. Skatteberegningene utfgres i nominell kroneverdi. Det antas en
kronejustering pa 2% per ar. For a beregne ny NNV blir kontantstrammen deretter stilt tilbake
til 2018-verdi.

Skatteberegningene i kapittel 5.6 er satt opp pa felgende mate (Norskpetroleum, 2018c):

Driftsinntekter
- Driftskostnader
- Avskrivning (linezrt over 6 ar)
- Nedstengingskostnader
- Miljg- og tariffkostnader

= Ordineert skattegrunnlag (23%)

- Friinntekt (5,3 % av investeringer over 4 ar)

= Serskattegrunnlag (55%)

| skatteberegningene blir balkongkostnaden tatt med som en del av investeringene.
Driftskostnadene pa P1 og de livsforlengende modifikasjonene er tatt med som driftskostnader

for prosjektet.
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3.3 Tekniske forutsetninger

3.3.1 Tredjepartstilknytninger
Flere av feltene har uttrykt at de er apne for tredjepartstilknytninger, og det antas derfor at de
resterende feltene ogsa er dpne for dette.

3.3.2 Produksjonsrgr
Pa bakgrunn av bruk av konvensjonell teknologi, brukes en radius pa 50 km fra P1 for utvelgelse
av narliggende forekomster i oppgaven. Infrastrukturen til de foreslatte utbyggingslgsningene

for funnutfallene (kapittel 5.1) legges ogsa opp med en maksimal total rgrlengde pa 50km.

3.3.3 Flerfasestrgmning
Flerfasestremningen i produksjonsrer vil veere avhengig av den kjemiske komposisjonen i
bregnnstrem og produksjonsrgr. Det antas derfor at den kjemiske komposisjonen fra de nye

forekomstene stemmer overens med produksjonsstrgm fra allerede produserende felt.
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Tilknytning av bregnnstrgm til produksjonsrer vil veere avhengig av trykket i brannstrammen og
i produksjonsrgret. Det antas derfor at trykket i reservoarene til forekomstene stemmer overens
med trykket i produksjonsstrammen fra allerede produserende felt. Det vil veere viktig for at
produksjonen fra nye forekomster ikke skal overkjgre produksjonen fra produserende felt.
Seriene med havbunnsrammer settes derfor opp med hensyn pa at de sterste forekomstene som

har hgyere produksjonsrater produseres farst.

3.3.5 Kapasitet i rgrledninger
Det antas at det er ledig kapasitet i rarledningene til tilknytningsmulighetene. Forenklingen er
gjort med antagelsen om at dersom det er ledig kapasitet pa plattform vil det veere ledig kapasitet

i rgr som gdr inn til plattform.

3.3.6 Kontrollkabel

Responstiden som nevnes i kapittel 2.2.2.3 har en stor effekt pa paliteligheten og
sikkerhetsvurderingen av produksjon av olje og gass, som anses som miljgkritiske operasjoner.
Det er responstiden som begrenser antall brgnner som kan bruke samme kontrollkabel (Odland,

2013, s. 68). | denne oppgaven antas det at det brukes kontrollkabel av typisk design, som er
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beregnet for tolv bragnner. Kontrollkabel vil kunne designes med en kapasitet til mer enn tolv,
men da med hgyere kostnader (OD, 2018).

Ved kartleggingen av mulige utbyggingslesninger, er kontrollkabel i omradet en begrensende
faktor. Antall brenner per forekomst estimeres i MERA, og brukes aktivt i kartleggingen av

mulige utbyggingslgsninger og vurdering av behovet for ekstra oppkoblingsmuligheter pa P1.

3.3.7 Balkong

Pa plattformdekket er det begrenset antall plasser til oppkobling av stigerar. | utfall 3 og 4 (som
fremstilles i kapittel 5.1) har de foreslatte utbyggingslgsningene behov for en balkong pa P1
som gker plassene til oppkobling av stigerer til produksjonsrgr og kontrollkabler. Utfall 3
trenger en balkong fordi forekomstene knyttes direkte til P1. Balkongen vil da brukes bade til
produksjonsrgr og kontrollkabel. Utfall 4, som tilknyttes en havbunnsinnretning, trenger en
balkong pga. behovet for to nye kontrollkabler ut til forekomstene. Forekomstene er av en slik
starrelse at estimert behov for antall brgnner overstiger tilgjengelig kapasitet i tilstedeveerende
kontrollkabel.

3.4 Usikkerhet

Oppgaven undersgker muligheter for samordnede utbygginger i et modent omrade, og
undersgker et spesielt omrade pa norsk sokkel. De gkonomiske forutsetningene baserer seg pa
en gitt prisprognose og kostnadsjustering. | tillegg brukes erfaringstall og gjennomsnittsverdier
for det spesifikke omradet. Ved a bruke gjennomsnittsverdier og prisprognoser vil man ikke fa
eksakte lgnnsomhetsverdier, men man kan fa en indikasjon pa om prosjektene vil veere
lennsomme eller ikke. | tillegg baseres utbyggingslasningene pa flere tekniske antakelser. En
av de mest kritiske antakelsene gjelder reservoar- og fluidegenskaper. Faktiske
reservoaregenskaper til forekomstene er ukjent for det eventuelt blir gjort et funn. De tekniske

aspektene som kan pavirkes av reservoaregenskapene er derfor sett vekk fra i oppgaven.

Ettersom oppgaven gar over i flere kompliserte disipliner er det ngdvendig a gjare forenklinger

og antakelser. Det vil derfor veere en usikkerhet ved resultatene fremvist i oppgaven.
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4. Mulige tredjepartstilknytninger til P1

P1 har utfordringer knyttet til fallende produksjon og gkende enhetskostnader. Ved at flere felt
tar i bruk morplattformen kan enhetskostnadene reduseres, som gir mulighet for at flere kan
produseres lgnnsomt pa plattformen. Ved samordninger kan forekomster med marginal
lgnnsomhet bli billigere a bygge ut og drifte, noe som gir starre insentiver til selskapene for a
bygge dem ut. Sammen kan dette fare til at en stgrre andel av ressursene i omradet kan komme
i produksjon. Tredjepartstilknytninger er derfor svaert aktuelt, og infrastrukturen kan da utnyttes

for a bygge ut nye forekomster. Dette blir beskrevet nermere i kapittel 5.

| TFO-2017 ble flere lisenser delt ut i P1-omradet og ellers pa norsk sokkel enn noen gang far.
Av de 75 utvinningstillatelsene vist i tabell 4.1, er 22 tilleggsareal til eksisterende
utvinningstillatelser. Antall utvinningstillatelser som ble tatt imot av selskapene viser at det er

meget stor interesse for leting i modne omrader (OD, 2018e).

Tabell 4.1 - Tilbud om utvinningstillatelser i TFO-2017

Omrade Antall tildelinger
Nordsjgen 45
Norskehavet 22
Barentshavet 8
Sum 75

4.1 Omréadestudie OD

Oppgaven tar utgangspunkt i en omradestudie utfart av OD. Oppgaven vil jobbe videre med og
undersgke noen av elementene OD ansa som mest interessante. Det er gnskelig at arbeidet skal

stgtte opp om en intern viderefgring til andre lignende prosjekter.

Malet med arbeidet til OD var a studere ressurspotensialet i omradet, i tillegg til a belyse
fordelene med tilknytning av marginale forekomster til eksiterende innretninger iht. gkonomisk
levetid og ressursutnyttelse. Pa grunn av knapphet pa tid, var fokuset deres pa anomalier og
prospekter med relativt hgy funnsannsynlighet. Tre prospekter og fire prospektmuligheter ble
evaluert. Prospektene ble undersgkt uavhengig av hverandre, og ble antatt utbygd med

havbunnsrammer tilknyttet en uavhengig morplattform (OD, 2018a).
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4.1.1 Resultater og forbedringspotensialer

Flere forekomster med potensielt utvinnbare volumer far en lgnnsom produksjon ved
tilknytning til en morplattform. Flere funn kan ogsa bidra til & forlenge levetiden til
morplattformen dersom de pavises og kommer i produksjon fer enhetskostnadene pa
morplattformen blir for hgye. Flere forekomster kan bidra til reduserte enhetskostnader (OD,
2018a).

Analysen bgr utvides med sensitiviteter pa enhetskostnader, oljepris, kalkulasjonsrente, o.1.
Andre muligheter som kan gi grunnlag for videreutvikling av analysen er bedre teknologi, bedre
samordning og starre funn som kan bare en stgrre andel av kostnadene (OD, 2018a).

4.1.2 Videreutvikling av analysen
Pa grunnlag av resultatene og forbedringspotensialene som kom frem i omradestudien,

inkluderer og fokuserer oppgaven pa fglgende punkter:

e En utvidet prospektdatabase med radius pa 50 km ut fra P1.

e Lgnnsomhet ved en samordnet utbygging av marginalt lsnnsomme forekomster

e Estimerte drifts- og modifikasjonskostnader for P1.

e Sensitivitetsanalyser for & undersgke sarbarheten til utbyggingslgsningene for ulike
samordninger.

e Geologiske estimater fra de interne faktasidene til OD
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4.2 Viderefgring av omradestudien

Delkapittel 4.2.1 til 4.2.5 viser utvelgelsesprosessen for funn og prospekter inkludert i
oppgaven, og hvordan disse blir arbeidet med videre. Forholdene i omradet med tanke pa

tilknytningsmuligheter og tilgjengelig kapasitet pa P1 beskrives ogsa nermere.

4.2.1 Utvelgelse av funn og prospekter

Utvelgelsen av aktuelle funn og prospekter er basert pa utvelgelseskriteriene i tabell 4.2.

Tabell 4.2 - Utvalgskriterier og aktuelle funn og prospekter

Utvalgskriterier Krav
Avstand fra P1 (maksimum) 50 km
Ressursmengde havbunnsramme (minimum)
Olje [MSm?] 2
Gass [GSm?] 5
Ressursmengde avviksbrgnn (minimum)
Olje [MSm?] 0,9
Gass [GSm?] 2

Funn

Ressursklasse | RK7, RK5, RK4

Funn som allerede er planlagt inn til andre produserende plattformer, er ansett som ikke aktuelle
for oppgaven. Dette bestemmes for & fremstille et mer realistisk bilde av omradet. Det samme
gjelder for prospekter der prospekter med en bedre beliggenhet til andre innretninger er sett
vekk fra.

Minste ressursmengde for havbunnsrammer og avviksbrgnner baseres pa en analyse utfart av
OD. Minste gkonomiske mengde (M@M) ble beregnet for & ha en lgnnsom utbygging av en
forekomst, ved en gitt olje- og gasspris, i omradet P1 ligger i. Olje- og gassprisene som ble
brukt i denne analysen gjenspeiler prisprognosen for olje og gass som brukes i oppgaven.
Dersom forutsetningene endres, vil ogsa MgM endres, og grensene er derfor ikke absolutte.

Analysen brukes som utgangspunkt for utvelgelsen av funn og prospekter (OD, 2018a).
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4.2.1.1 Prospekter

Prospektene som vurderes kommer fra ODs interne database, der prospektene er kartlagt av
oljeindustrien og OD. Basert pa utvelgelseskriteriene i tabell 4.2, er det 21 aktuelle prospekter
i omradet, fra 121 mulige. De aktuelle prospektene er vist i tabell 4.3. Tabellen viser at det totalt
er ni gassprospekter og tolv oljeprospekter. Stgrrelse pa antatt utvinnbar ressursmengde,

funnsannsynlighet og utbyggingslesning er ogsa presentert.

Tabell 4.3 - Aktuelle prospekter (P50)

1

A 1,7 5,3 7 0,04 Havbunnsramme
B 7,55 2,5 10,05 0,3 Havbunnsramme
C 2 0 2 0,24 Havbunnsramme
D 1,7 0 1,7 0,49 Avviksbrgnn

E 1,23 0,53 1,76 0,81 Avviksbrgnn

F 3,547 0,696 4,243 0,102 | Havbunnsramme
G 1,2 4 5,2 0,28 Havbunnsramme
H 0,5 1,6 2,1 0,24 Avviksbrgnn

J 1,15 4,26 5,41 0,28 Havbunnsramme
K 3,2 1,06 4,26 0,3 Havbunnsramme
L 2,23 13,97 16,2 0,16 Havbunnsramme
M 2,58 5,32 79 0,19 Havbunnsramme
N 0,574 5,807 6,381 0,382 | Havbunnsramme
@) 9,86 1,73 11,59 0,14 Havbunnsramme
P 0,631 6,304 6,935 0,21 Havbunnsramme
Q 9,4 191 11,31 0,17 Havbunnsramme
R 10,2 2,5 12,7 0,23 Havbunnsramme
S 17,7 3,27 20,97 0,16 Havbunnsramme
T 3,65 0,67 4,32 0,17 Havbunnsramme
Vv 3,19 0,89 4,08 0,22 Havbunnsramme
Y 1,6 1,6 3,2 0,5 Awvviksbrgnn

Omgjering til oljeekvivalenter (OD, 2018f)

1 Sm? olje

=1,0Smio.e.

1000 Sm®gass =1,0Sm*0.e
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Prospekter som er blitt tilgjengelig i ODs database etter 01.03.2018 er ikke inkludert i
oppgaven. Ettersom prospektene videre betraktes som funn, blir de herfra omtalt som

forekomster da det ikke er korrekt & uttale seg om prospekter som bygges ut eller produseres.

Valg av utbyggingslasning for hver enkelt forekomst baserer seg pa MgM-analysen i kapittel
4.2.1. For forekomster som har vert helt pa grensen til kravet om ressursmengde for a bli utbygd
med havbunnsramme, bade for olje og gass, er det undersgkt om forekomsten kan produseres
lennsomt ved denne utbyggingen ved hjelp av modelleringsverktgyet MERA. Huvis ja, er denne
utbyggingslgsningen (havbunnsramme) valgt. Dette gjelder for forekomst G som har olje- og

gassreserver pa henholdsvis 1,2 MSm?® og 4 GSm®.

4.2.2 Ressursanslag

Figur 4.1 viser en oversikt over de estimerte ressursanslagene for forekomstene inkludert i
analysen. P10-, P50- og P90-estimatene er presentert for & vise spennet av mulige ressurser i
omradet. Ressursestimatene er plottet mot funnsannsynligheten. Fra figuren er det tydelig at de

fleste forekomstene har relativt sma volumer og lav funnsannsynlighet.

Ressursanslag prospekter

— o o w w S
o =1 o =1 @ S

Ressursanslag [MSm3 o.e.]

N
1S)

i
| ° :
® \
" b

0 0,1 0.2 03 0,4 0,5 0,6 0,7 08 0,9

Funnsannsynlighet

@P90 @P50 ®P10

Figur 4.1 - Ressursanslag forekomster

Seks forekomster mangler ressursestimat for P10- og P90-volumer. Disse volumene blir derfor
beregnet ut fra det gjennomsnittlige forholdet mellom P90-, P50- og P10-volumene, basert pa

de resterende femten forekomstene. Beregningene er fremstilt i tabell 4.4.
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Tabell 4.4 - Beregning av P90 og P10 volumer

0,3584 - P50 1,8027 - P50 0,3820 - P50 1,8129 - P50

Videre i analysen er fokuset pa P50-volumene, da dette representerer basisvolumene. Likevel
er det viktig & poengtere at ressursene bade kan vere starre eller mindre enn P50-estimatene

dersom det blir gjort et funn.

4.2.3 Sammenstilling av forekomster

Enkelte av forekomstene har for sma estimerte ressurser til a stgtte opp om en utbygging av en
egen havbunnsramme, men store nok for en avviksbrgnn. Disse forekomstene ma derfor ha en
narliggende havbunnsramme for & kunne utbygges. Slik infrastrukturen er i omradet, ligger
noen av forekomstene for langt borte fra eksisterende infrastruktur til & kunne bores fra
havbunnsrammene. Dette gjelder for forekomstene som fremstilles i tabell 4.5. Ved planlegging
av infrastrukturen til utbyggingslgsningene settes en grense for avviksbrgnn pa 5 km i
luftavstand fra neermeste havbunnsramme (OD, 2018).

Tabell 4.5 - Forekomster som kan/bgr bli utbygd sammen

D har for sma estimerte ressurser til & stgtte opp om en utbygging av en
C+D egen havbunnsramme. | luftavstand ligger forekomsten 3 km fra C. En
avviksbrgnn fra C er derfor vurdert som en utbyggingsmulighet.

H og G ligger i samme geografiske omrade, men i to ulike stenlag. H har
for sma estimerte ressurser til & stgtte opp om en utbygging av en egen
G+H havbunnsramme, mens G blir vurdert som akkurat stor nok til en

havbunnsramme. En avviksbrgnn fra G er derfor vurdert som en

utbyggingsmulighet for H.

4.2.4 Mulig produksjonsstart

Som beskrevet i kapittel 2.1.4 vil hver lisens i utgangspunktet veere tilknyttet et arbeidsprogram.
Antatt mulig produksjonsstart for forekomstene inkludert i oppgaven er basert pa
arbeidsprogrammene i tilhgrende lisens. Tiden fra innlevert PUD til produksjonsstart kan ta
opptil 3 ar for store funn. Siden forekomstene i oppgaven har relativt sma volumer som krever

mindre utbygginger, er tiden redusert til 2 ar (OD, 2018). For forekomstene som enten ikke
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ligger i en lisens eller ligger i en lisens uten arbeidsprogram, er gjennomsnittlig ledetid som
beskrevet i kapittel 2.1.4.1 gjeldende. I utgangspunktet vil da ledetiden for en forekomst naer
infrastruktur veaere pa ca. 8 ar for en havbunnstilknytning. For avviksbrgnner som bygges ut og
produseres fra en eksisterende havbunnsinnretning, vil ledetiden reduseres til ca. 7 ar. En total
oversikt over antatt mulig produksjonsstart er fremvist i tabell 4.6. Tilknytningsrekkefglgen i

kapittel 5 avhenger av antatt mulig produksjonsstart.

Tabell 4.6 - Arbeidsprogram lisenser

A 4 M 2(3)?
B 4 N 2(3)2
C 3 0 5

D 3 P 4

E 3 Q 5

F 4 R 5

G 6 S 2(4)9
H 6 T 6

J 4 \Y 2(3)?
K 4 Y 3

L 5

2) I ar 2 er det ikke ledig gasskapasitet pa P1, og forekomstene far dermed tidligst mulig

produksjonsstart utsatt til &r 3. Ar 3 brukes videre som antatt mulig produksjonsstart for
forekomst M, N og V.
3 Produksjonsraten til S er hgyere enn tilgjengelig kapasitet p& P1 i &r 2 og 3. Ar 4 brukes videre

som antatt mulig produksjonsstart for forekomst S.

41



4.2.5 Infrastruktur og produksjonskapasitet
Produksjonskapasitet og hvordan infrastrukturen legges opp, er avgjerende faktorer for
tilknytningstidspunkt til P1. Disse faktorene pavirker de totale produksjonsprofilene ved

samordningene, som videre pavirker lgnnsomheten ved utfallene.

4.2.5.1 Tilgjengelig infrastruktur i P1-omradet
P1-omradet har seks tilgjengelige innretninger for tilknytning av en tredjepart. Disse inkluderer

en plattform og fem havbunnsrammer. Tilgjengelige innretninger beskrives i tabell 4.7.

Tabell 4.7 - Oversikt over tilgjengelige innretninger i P1-omradet

Innretning | Type tilknytningsmulighet

- En mulig oppkoblingsmulighet pa plattform
P1 - Ledig areal- og vektkapasitet til utbygging av balkong med flere
oppkoblingsmuligheter

- Mulighet for oppkobling av havbunnsrammer, gitt oppkobling av ny
kontrollkabel

H2

- Mulighet for oppkobling av havbunnsrammer, gitt oppkobling av ny
kontrollkabel

H3

- Mulighet for oppkobling av havbunnsrammer, gitt oppkobling av ny
H4 kontrollkabel

- Mulighet for boring av avviksbrgnn

HS5 - Mulighet for boring av avviksbrgnn

H6 - Mulighet for oppkobling av to havbunnsrammer

4.2.5.2 Kapasitet

Hovedfeltet tilknyttet P1 vil produsere frem til rundt ar 5, mens de resterende produserende
feltene forventes a produsere til rundt ar 9. Dette blir da P1s nye gkonomiske levetid. Feltene
har en lang haleproduksjon, men ma stoppes da produksjonen blant annet ikke lenger er

lannsom grunnet hgye enhetskostnader.

Tilgjengelig produksjonskapasitet skiller mellom olje og gass, og tilknytningstidspunkt for nye
forekomster ma tilpasses disse grensene. Figur 4.2 og 4.3 viser samlet forventet olje- og
gassproduksjon for produserende felt pa P1. Starrelsen pa olje- og gasskapasiteten er sensurert
fra figurene (ref. forord). Dette gjelder ogsa figurene i kapittel 5.1-5.4.
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Oljeproduksjon pa P1

[sm3/dag]

i 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19

mm Produserende felt e Kapasitet

Figur 4.2 - Oljeproduksjon av produserende og planlagte felt

Figur 4.2 viser at oljeproduksjon pa P1 er synkende fra ar 1 og at det er mye ledig kapasitet i
arene fremover. Produksjonskurven er bratt minkende og det vil derfor veere mye ledig kapasitet

i arene etter ar 2.

Gassproduksjon pa P1

[MSm3/dag]

1 2 3 4 5

6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19
Ar

mmmm Produserende felt  emmmKapasitet

Figur 4.3 - Gassproduksjon fra produserende og planlagte felt

Figur 4.3 viser gassproduksjon for produserende felt pa P1. Gassproduksjonen nar et maksimum
i ar 2 og minker etter dette. Fra figurene er det tydelig at det er en hgyere utnyttelse av
gasskapasiteten enn oljekapasiteten pa P1, og man ma derfor vente lengre pa ledig kapasitet for
a tilknytte funn med starre mengder gass enn olje. | ar 2 er kapasitetsutnyttelsen for
gassproduksjonen pa den gvre grensen satt for denne oppgaven. Alle forekomstene som kan
starte produksjonen i ar 2 (tabell 4.6) har bade olje- og gassressurser (tabell 4.3). Dermed kan

ingen nye forekomster produsere pa P1 far i ar 3.
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4.3 Ressurspotensial — Total utbyggingslasning

For a undersgke hvilke forekomster som bgr samordnes, presenteres en total utbyggingslasning
som tilrettelegger for at det skal veere mulig for alle forekomstene a tilknyttes og produseres pa
P1. Lasningen tar utgangspunkt i at alle forekomstene blir funnet. Dette er urealistisk, men blir

gjort for & gi en indikasjon pa hvilke verdier som potensielt kan finnes i omradet. Lgsningen er
illustrert i figur 4.4.

Prospekt

]

+

wy
49}
oD

npd1294

Figur 4.4 - Total utbyggingslasning, ressurspotensial

Basert pa den totale utbyggingslgsningen er forekomstene delt inn i grupper etter hvilke

tilknytningsmulighetene som finnes i omradet. Gruppene fremstilles i tabell 4.8.
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Tabell 4.8 - Ressurspotensial, gruppeinndeling og tilknytningsmulighet

S 15 km 15 km
Gl L 13 km 28 km J2>L>S>P14 %
J 13 km 41 km
\Y/ 12 km 26 km
a2 T 14 km 40 km H>T>V->H2->P1Y
G 10 km 50 km G: Avviksbrgnn fra H
H 0 km 50 km
K 13 km 41 km
G3 B 8 km 49 km A>B->K>H3>P1
A 3 km 52 km
H4 > H3 > P1
G4 Y 0 km sl Y: avviksbrgnn fra H4
H5 > H4 > H3 > P1
G5 E 0 km 51 km E: avviksbrgnn fra G5
Q 11 km 28 km
R 7 km 24 km Q~>H6~>P1
G6 F 15 km 39 km C>F->R>H6>P19, %
C 7 km 46 km D: avviksbrgnn fra C
D 0 km 46 km
o] 11 km 28 km
7 P 0 km 28 km N->M=>0>H6-> P19,
M 7 km 35 km P: T-kobling til O
N 1 km 36 km

4)

5)

Behov for ny kontrollkabel(er) pga. manglende kapasitet i tilstedevaerende kabel

Behov for balkong pa P1 for flere plasser til oppkobling av stigerar

45




5. Utbyggingslgsninger og analyser

Mulige samordninger og utbyggingslgsninger i P1-omradet er basert pa at aktgrene i de ulike
lisensene inngar et samarbeid om utbygging av forekomstene. | kapittel 5.1 blir samordningene
for hvert utfall vurdert med alternative utbyggingslasninger. De ulike lgsningene undersgker
mulige tilknytningsmuligheter i omradet. Det blir gjort noen enkle beregninger for a avgjare
hvilke utbyggingslasninger som skal undersgkes og analyseres narmere. | analysene og
beregningene i kapittel 5.1.1 — 5.1.4 vil beste alternativ fra hvert utfall velges ut og vurderes
videre i kapittel 5.2-5.6.

5.1 Muligheter for samordning

Hver forekomst har en tilknyttet funnsannsynlighet. For et omrade kan man derfor bruke den
gjennomsnittlige funnsannsynligheten for a ansla det riskede volumet i omradet. Det riskede
volumet tilsvarer volumet man kan forvente a finne og er produktet av det uriskede volumet og
den gjennomsnittlige funnsannsynligheten (OD, 2018). For P1-omradet er det forventede

volumet vist i tabell 5.1.

Tabell 5.1 - Forventet volum, P1-omrédet
149,396
0,267
39,94

Hvilke forekomster som eventuelt blir funnet, er uvisst. Basert pa ressurspotensialet er fire ulike
utfall undersgkt, der det samlede volumet for hvert alternativ er tilnarmet lik det forventede
volumet. Hvert utfall kan inkludere en eller flere serier med havbunnsrammer, i tillegg til

enkeltstaende utbygginger. Utfallene som undersgkes er fremstilt i tabell 5.2.

Tabell 5.2 - Funnutfall som er tilneermet lik det forventede volumet

1 G6, G4, G5 36,91
2 G7, G4, G5 37,77
3 Gl 42,58
4 G2, G3, G5 38,86
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Hvert utfall ser pa muligheter for samordning mellom aktuelle grupper. Gruppene er navngitt
etter hvilke innretninger de kan tilknyttes basert pa ressurspotensialet i kapittel 4.3. Lgsningen
fra den totale utbyggingslgsningen er fremstilt som alternativ A. Alternative lgsninger som gir
kortere total rgrlengde eller tidligere produksjonsstart, er fremstilt som alternativ B og C.
Tilknytningsmulighetene i alternativ B og C er vurdert uavhengig av de andre utfallene, som
gir mulighet for & benytte andre tilknytningsmuligheter enn det som er fremstilt i den totale
utbyggingslasningen. Heretter vil alternativene i hvert utfall bli henvist til utfall, eksempelvis
utfall 1A og 1B.

Beste alternativ velges ut fra lgsningen som gir hgyest NNV (7%). | denne oppgaven er en
hgyere NNV et resultat av lavere utbyggingskostnader og tidligere inntjeninger. Dette er
faktorer som er viktige for marginale utbyggingslasninger, da de er sensitive for endringer i
salgspris og gkte kostnader. Som beskrevet i kapittel 2.4.1 er NNV et absolutt mal pa
lannsomhet, og det brukes derfor som beslutningskriteria i valget mellom alternative
utbyggingslasninger i denne oppgaven. De resterende alternativene blir ikke vurdert videre etter
kapittel 5.1.

5.1.1 Utfall 1

Ved utfall 1 er to utbyggingslgsninger vurdert. Tilknytningen av forekomstene i gruppe G4 og
G5 er uendret i alternativ A og B, og tilknyttes henholdsvis H4 og H5. | utfall 1A blir alle
forekomstene i G6 tilknyttet H6. Figur 5.1 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og eksisterende

infrastruktur er foreslatt.

Prospekt G: ?
JH
L i
’J;’ Nk V
! M | S : = H2
B0
H3 = Pl
K Q/
H4 Y ‘
f‘.B‘j.‘}\ o ; H5 H6
| Y OE
D% W l
F A9}
0D

Figur 5.1 - Utbyggingslasning, utfall 1A
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| utfall 1B far forekomstene i G6 ny tilknytning. Forekomst Q tilknyttes H3, mens de resterende

forekomstene knyttes til H6. Figur 5.2 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og eksisterende
infrastruktur er foreslatt.

= —
Prospekt G‘ i

H2

S

Figur 5.2 - Utbyggingslasning, utfall 1B

Tabell 5.3 viser at 1B far en hgyere lgnnsomhet og en hgyere avkastning. Utbyggingen har en
lavere total rgrlengde som farer til reduserte kostnader, som gjer at 1B kommer best ut i

lennsomhetsberegningene.
Tabell 5.3 - Resultat, utfall 1

NNV (7%) For skatt [MNOK-18] | 36372 | 36420 1B
IRR Far skatt [%0] 71,54% | 71,80% | 1B
Balansepris (7%) | Far skatt [USD/fat] 28,74 29,04 1A

Tabell 5.4 viser at det er en differanse mellom antatt mulig produksjonsstart og farste
produserende ar for forekomstene F, C og D i G6, som kommer lengst bak i serien av
havbunnstilknytninger. Dette observeres ogsa for forekomsten E som ligger i G5. Dette skyldes
den begrensende produksjonskapasiteten pa P1. Samlet beerer forekomstene drifts- og
modifikasjonskostnadene til P1 frem til ar 13, som er satt til siste produserende ar.
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Tabell 5.4 - Produksjonsstart og slutt, utfall 1

Siste prod. ar

Mulig produksjonsstart | 5 | 5 | 4 (33| 3 | 3

Farste produserende ar
Utfall 1A 5/5]16[8[9] 9 3 13
Utfall 1B 5/5]16[8[9] 9 3 13

Produksjonsstart per forekomst i utfall 1A og 1B forble lik selv om forekomst Q fikk forskjellig
tilknytningsmulighet. Produksjonsprofilene er derfor like. Figur 5.3 og figur 5.4 viser
produksjonsprofilen  for utfallene og illustrerer  kapasitetsutnyttelsen.  Optimal
tilknytningsrekkefglge i utfall LA og 1Ber: Y, Q,R,F,C,D og E.

Figur 5.3 viser en god utnyttelse av produksjonskapasiteten for olje pa P1 fra ar 5-9. Starre og

mindre forekomster produseres parallelt i denne perioden. Etter ar 9 er produksjonen og

kapasitetsutnyttelsen bratt dalende.

Oljeproduksjon, 1A/1B

[Sm3/dag]

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19
Ar

s Produserende felt mmmm Y s Q R oo o C S D BN F e (o pasitet

Figur 5.3 - Oljeproduksjon, utfall 1A/1B
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Figur 5.4 viser en dalende utnyttelse av produksjonskapasiteten for gass fra ar 2, til tross for at

nye forekomster tilknyttes.

Gassproduksjon, 1A/1B

[MSm3/dag]

i1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19
Ar

mmmm Produserende felt mmmyY O R oo F o C o ) BN P e [ pasite

Figur 5.4 - Gassproduksjon, utfall 1A/1B

Figur 5.3 og figur 5.4 viser at forekomstene har stgrre utnyttelse av oljekapasitet, enn

gasskapasitet, og at det er oljeressursene som gjgr at forekomster ma vente pa a tilknyttes P1.

5.1.2 Utfall 2

Ved utfall 2 er tre utbyggingslgsninger vurdert. Tilknytningen av forekomstene i gruppene G4
og G5 er uendret i alternativ A, B og C, og tilknyttes henholdsvis H4 og H5. | utfall 2A blir alle
forekomstene i G7 knyttet til H6. Figur 5.5 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og eksisterende

infrastruktur er foreslatt.

Prospekt G |

H2

Figur 5.5 - Utbyggingslasning, utfall 2A
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| utfall 2B far forekomstene i G7 ulik tilknytning. Forekomstene M og N knyttes til H3, mens
de resterende forekomstene knyttes til H6. Figur 5.6 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og

eksisterende infrastruktur er foreslatt.
Prospekt GI‘“'

P | N

H2

Figur 5.6 - Utbyggingslasning, utfall 2B

| utfall 2C blir alle forekomstene i G7 knyttet til H6 med innlagte t-koblinger. Figur 5.7 viser
hvordan utnyttelsen av planlagt og eksisterende infrastruktur er foreslatt.

Prospekt G Ji
ED0SP Bk

aD

npe1284

Figur 5.7 - Utbyggingslgsning, utfall 2C
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Tabell 5.5 viser at 2A har hgyest avkastning (IRR), mens 2C har hgyest lannsomhet og best

balansepris.

Tabell 5.5 - Resultat, utfall 2

NNV (7%) For skatt [MNOK-18] 22293 22997 23831 2C
IRR For skatt [%] 66,03% | 54,23% | 56,44 % | 2A
Balansepris (7%) For skatt [USD/fat] 34,85 34,14 32,57 2C

Forekomsten i G7 som ligger nermest H6 har en senere antatt mulig produksjonsstart
sammenlignet med de andre forekomstene i gruppen. Ved bruk av t-koblinger i 2C kan
forekomstene som er plassert lengre borte fra H6 tilknyttes produksjonen tidligere. De slipper
da & vente pa produksjonsstart for forekomsten som ligger n&ermest H6, slik som i utfall 2A. 2B
lgser ogsa dette problemet med en delt tilknytning. Tabell 5.6 viser at forekomstene kommer
tidligere i produksjon med utbyggingslgsningen i 2B og 2C, sammenlignet med 2A. Sammen
beerer forekomstene i utfall 2A drifts- og modifikasjonskostnadene frem til 14, som er satt til

siste produksjonsar. Utfall 2B og 2C har siste produksjonsar i ar 13.

Tabell 5.6 - Produksjonsstart og -slutt, utfall 2

Siste prod. ar

Mulig produksjonsstart |5 |4 |3 2 3 3

Farste produserende ar

Utfall 2A | 5 5 5 5 3 3 14
Utfall 2B | 5 5 3 4 5 3 13
Utfall 2C | 5 5 3 4 5 3 13

2C fikk best lgnnsomhet og brukes derfor videre. 2B og 2C far lik produksjonsstart for
forekomstene, men 2C har en lavere total rgrlengde som farer til reduserte kostnader og en
hagyere lgnnsomhet. Figur 5.8 og 5.9 viser produksjonsprofilen for utfall 2B/2C og illustrerer
kapasitetsutnyttelsen pa P1. Produksjonsprofilene for utfall 2A er vist i appendiks, figur A.1 og
A.2. Optimal tilknytningsrekkefglge i utfall 2B og 2C er: Y, M, N, O, P og E.
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Figur 5.8 viser et gap i utnyttelsen av oljekapasiteten fra ar 2-5. En sterre andel av

oljekapasiteten blir benyttet fra ar 5-8, men det er fremdeles mye ledig.

Oljeproduksjon, 2B/2C

&8
[
=
~—
m
£
v,
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Ar
B Produserende felt WY N BN O NP B P e—Kapasitet

Figur 5.8 - Oljeproduksjon, utfall 2B/2C

Figur 5.9 viser en god utnyttelse av produksjonskapasiteten for gass i arene 2-5. Etter ar 5 er
produksjonen og kapasitetsutnyttelsen bratt dalende. For utfall 2C er gasskapasiteten en

begrensende faktor for tilknytningstidspunkt.

Gassproduksjon, 2B/2C

=)
[
=
z
m
£
v
=3
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Ar
I Produserende felt Y 0\ N O P B E s—apasitet

Figur 5.9 - Gassproduksjon, utfall 2B/2C
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5.1.3 Utfall 3
Ved utfall 3 ble to utbyggingslgsninger vurdert, alternativ 3A og 3B. | utfall 3A blir alle
forekomstene i G1 knyttet direkte til P1. Figur 5.10 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og

eksisterende infrastruktur er foreslatt.

Prospekt | :‘
I Gy

(!
B

=l

Figur 5.10 - Utbyggingslgsning, utfall 3A

| utfall 3B far forekomstene i G1 ulik tilknytning. Forekomst J knyttes til H3 mens de resterende
forekomstene knyttes til P1. Figur 5.11 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og eksisterende

infrastruktur er foreslatt.

Prospekt

, wy
4N, oD

npd1284

Figur 5.11 - Utbyggingslgsning, utfall 3B
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Tabell 5.7 viser at 3A far en hgyere avkastning (internrente), mens utfall 3B far en hgyere
absolutt lgnnsomhet og en bedre balansepris. Utfall 3B har en hgyere lennsomhet med en
utbygging som gir en kortere total rgrlengde, sammenlignet med 3A.

Tabell 5.7 - Resultat, utfall 3

NNV (7%) For skatt [MNOK-18] | 25216 | 25546 3B
IRR For skatt [%] 43,97 % | 4358 % | 3A
Balansepris (7%) | Far skatt [USD/fat] 37,58 37,33 3B

Tabell 5.8 viser at forekomstene kommer i produksjon tidligst i utfall 3B. | utfall 3A matte J
vente pa at L skulle komme i produksjon, da L har en senere antatt mulig produksjonsstart.
Sammen barer forekomstene i utfall 3A og 3B drifts- og modifikasjonskostnadene frem til ar

14, som er satt til siste produserende ar.

Tabell 5.8 - Produksjonsstart og slutt, utfall 3

Siste prod. ar

Mulig produksjonsstart 4 5 4
Utfall 3A 4 5 5 14
Utfall 3B 4 |5 |4 |14

3B fikk best lgnnsomhet og brukes derfor videre. Optimal tilknytningsrekkefglge av
forekomstene er: J, S og L. Figur 5.12 og Figur 5.13 viser produksjonsprofil og illustrert
kapasitetsutnyttelse for utfall 3B. Produksjonsprofilene for utfall 3A er vist i appendiks, figur
A.3 og figur A.4.

55



Figur 5.12 viser at en stor andel av oljekapasiteten er utnyttet fra ar 4-8. Etter ar 8 er

produksjonen og kapasitetsutnyttelsen bratt dalende.

Oljeproduksjon, 3B

[sm3/dag]

12 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Ar

mmm Produserende felt ) s S | e—apasitet

Figur 5.12 - Oljeproduksjon, utfall 3B

Figur 5.13 viser en god utnyttelse av produksjonskapasiteten for gass pa P1 fra ar 4-5. Etter ar

5 er produksjonen og kapasitetsutnyttelsen bratt dalende.

Gassproduksjon, 3B

[MSm3/dag]

1 2 3 4 5 6 7 8 9 101112 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Ar

I Produserende felt M) S | e apasitet

Figur 5.13 - Gassproduksjon, utfall 3B
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5.1.4 Utfall 4

Ved utfall 4 er tre alternativer for tilknytning vurdert. Tilknyttingen av G5 er uendret i alternativ
A, B og C, og knyttes til H5. | alternativ 4A blir alle forekomstene i G2 knyttes til H2. Alle
forekomstene i G3 knyttes til H3. Figur 5.14 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og

eksisterende infrastruktur er foreslatt.

Prospekt

L

Figur 5.14 - Utbyggingslgsning, utfall 4A

| alternativ 4B blir alle forekomstene i G2 tilknyttet H2. Forekomstene i G3 far ulik tilknytning.
Forekomsten K knyttes til H4, mens de resterende knyttes til H3. Figur 5.15 viser hvordan

utnyttelsen av planlagt og eksisterende infrastruktur er foreslatt.

Prospekt

Figur 5.15 - Utbyggingslgsning, utfall 4B
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I alternativ 4C blir alle forekomstene i G2 knyttet direkte til P1. G3 har samme tilknytning som
i 4A. Figur 5.16 viser hvordan utnyttelsen av planlagt og eksisterende infrastruktur er foreslatt.

Prospekt

Figur 5.16 - Utbyggingslgsning, utfall 4C

Tabell 5.9 viser at utfall 4C gir hgyest avkastning og lennsomhet, i tillegg til best balansepris.
Det som gir ulik lannsomhet for disse utbyggingene er total rgrlengde. 4C kommer best ut da
den har den korteste rgrlengden for tilknytning av forekomstene i G3 gruppen og G2.

Tabell 5.9 - Resultat, utfall 4

NNV (7%) For skatt [MNOK-18] | 27658 27433 27680 4C
IRR For skatt [%] 50,95% |50,22% |[51,06% |4C
Balansepris (7%) | Fer skatt [USD/fat] 35,55 35,89 35,52 4C

Tabell 5.10 viser at forekomstene i utfall 4 far samme produksjonsstart ved de ulike
utbyggingslasningene. Forekomstene produseres fra samme ar som antatt tidligst mulig.
Sammen beerer forekomstene drifts- og modifikasjonskostnadene frem til ar 13, som er satt il
siste produserende ar.
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Tabell 5.10 - Produksjonsstart og slutt, utfall 4

Siste prod. ar

Mulig prod. start 3 6 6 6 4 4 4 3

Farste prod. ar
Utfall 4A | 3 6 6 6 4 4 4 3 |13
Utfall 4B | 3 6 6 6 4 4 4 3 |13
Utfall 4C | 3 6 6 6 4 4 4 3 |13

Utfall 4A, B og C far sasmme produksjonsstart. Figur 5.17 og 5.18 viser produksjonsprofilen for
utfallene og illustrerer kapasitetsutnyttelsen. Optimal tilknytningsrekkefglge for forekomstene
er:V,K,B,A ET,H.

Figur 5.17 viser at en god utnyttelse av produksjonskapasiteten for olje blir utnyttet fra ar 4-7.

Etter ar 7 er produksjonen og kapasitetsutnyttelsen bratt dalende.

Oljeproduksjon, 4A/4B/4C

[sm3/dag]

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Ar

mmm Produserendle felt mmm—/ m— K B M/ BN BT BN G B H e——apasitet

Figur 5.17 - Oljeproduksjon, utfall 4
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Figur 5.18 viser en god utnyttelse av produksjonskapasiteten for gass fra ar 2-4. Etter ar 4 er

produksjonen og kapasitetsutnyttelsen dalende.

Gassproduksjon, 4A/4B/4AC

[MSm3/dag)

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Ar

mm Produserende felt M/ m— K B WA S T N G N H es——Gapasitet

Figur 5.18 - Gassproduksjon, utfall 4
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5.2 Sensitivitetsanalyser

Nar det er snakk om lgnnsomheten til et utfall omtales utfallet som et prosjekt. Marginalt

lennsomme forekomster vil vare sensitive for endringer. Det er derfor interessant a se hvilke

faktorer som vil ha starst innvirkning pa lennsomheten til prosjektene. Sensitivitetsanalyser er

utfert bade for NNV og IRR. Begrunnelse for utvelgelse av faktorer er beskrevet i tabell 5.11.

Tabell 5.11 - Faktorer til sensitivitetsanalyse

Sensitivitet

Kommentar

Volumer

Det er vanskelig a si hvor store volumer forekomstene har fgr man har
boret letebrgnner og eventuelt pavist ressurser. Det er stor usikkerhet
knyttet til volumene, og det er dermed interessant a se hvordan dette kan

pavirke lgnnsomheten til de ulike prosjektene.

Oljepris

Marginale forekomster er sveert sensitive til prisendringer. Oljeprisen er
avhengig av mange faktorer og det kan fort skje uforutsette endringer.
Det er derfor viktig a fa en indikasjon pa hvordan lgnnsomheten pavirkes

ved disse endringene.

Kalkulasjonsrente

| sensitivitetsanalysen av NNV er det valgt & ta med kalkulasjonsrenten.
Denne representerer avkastningskravet, og NNV beregninger ved ulike

kalkulasjonsrenter vil vise merverdi over gnsket avkastningskrav.

Starrelsen pa investeringer er usikker da mange faktorer kan spille inn,

CAPEX blant annet kostnadsutvikling, kompleksitet, teknologi, osv. Det er
dermed valgt & utfgre en sensitivitetsanalyse pa +/- 20% av CAPEX.
Driftskostnadene er ogsa elementer som kan pavirke lgnnsomheten. Det
er stgrre usikkerhet knyttet til driftskostnader enn investeringer, da en

OPEX stor andel av driftskostnadene er lgnnskostnader. Dette er sveert

avhengig av arbeidsmarkedet. Pa grunnlag av dette er det valgt a utfgre

en sensitivitetsanalyse pa +/- 30% av OPEX.

Ved sensitivitetsanalysene holdes alle verdiene konstant utenom faktorene som undersgkes.

Ved endring av volumestimat (P10, P50 og P90) er det ikke utfert en endring i

utbyggingslasning, til tross for at dette egentlig bar gjares. Noen forekomster vil bli for store

eller for sma til den opprinnelige valgte utbyggingen, men dette er ikke tatt hensyn til. A endre

dette vil fare til endringer i kostnader og i tillegg fare til at de samlede utbyggingslgsningene
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ikke kan brukes likevel. For & kun undersgke endring av volumene, er det derfor valgt a holde

alt annet konstant.

5.2.1 NNV (7%)

For utfall 1 gir alternativ B hgyest netto naverdi ved 7% diskonteringsrente. Resultatene av
sensitivitetsanalysen er vist i figur 5.19. Det er tydelig at det er volumene som har starst
innvirkning pa naverdien av prosjektet. Differansen mellom P10- og P90-volumene er pa nesten
60 GNOK-18. Figuren viser at oljeprisen ogsa har en stor pavirkning pa lennsomheten, men
ikke i like stor grad som volumene. Kalkulasjonsrenten viser at lgnnsomheten minker ved
hgyere avkastningskrav, og at denne ogsa pavirker i stor grad. Til slutt kommer CAPEX og

OPEX, der begge har relativt minimal pavirkning pa prosjektet.

Utfall 1B: NNV 7%

Volumer (P90/P10)
Oljepris (Lav / Hoy)

Diskonteringsfaktor (10% / 4%)

Sensitiviteter

Capex (+/- 20%)

OPEX (+/- 30%)

0 10 20 30 40 50 60
NNV [GNOK-18]

Figur 5.19 - Sensitivitet NNV, utfall 1B

For utfall 2 gir alternativ C hgyest netto naverdi ved 7% diskonteringsrente. Resultatene av
sensitivitetsanalysen er vist i figur 5.20. Fra figuren er det tydelig at volumene har sterst
innvirkning pa naverdien. Oljeprisen har nest starst innvirkning pa lennsomheten, men er lavere
(prosentvis) for utfall 2C enn for 1B. Videre fglger kalkulasjonsrenten, CAPEX og OPEX.
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Utfall 2C: NNV 7%

Volumer (P90 / P10)
Oljepris (Lav / Hoy)

Diskonteringsfaktor (10% / 4%)

Sensitiviteter

Capex (+/- 20%)

OPEX (+/- 30%)

0 10 20 30 40 50
NNV [GNOK-18]

Figur 5.20 - Sensitivitet NNV, utfall 2C

For utfall 3 gir alternativ B hgyest netto naverdi ved 7% diskonteringsrente. Resultatene av
sensitivitetsanalysen er vist i figur 5.21. Figuren viser samme trend som for utfall 1B: volumene

gir sterst innvirkning pa lennsomheten. Etter dette falger oljepris, kalkulasjonsrente, CAPEX

og OPEX.

Utfall 3B: NNV 7%

Volumer (P90 / P10)
Oljepris (Lav / Hay)

Diskonteringsfaktor (10% / 4%)

Sensitiviteter

Capex (+/- 20%)

OPEX (+/- 30%)

0 10 20 30 40 50 60
NNV [GNOK-18]

Figur 5.21 - Sensitivitet NNV, utfall 3B

For utfall 4 gir alternativ C hgyest netto naverdi ved 7% diskonteringsrente. Resultatene av
sensitivitetsanalysen er vist i figur 5.22. Utfall 4C er det eneste som gir en negativ netto naverdi

ved lave volumer. Ved P90 volumene er lgnnsomheten sa lav som -7,3 GNOK-18. Figur 5.22
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viser at det er volumene som har sterst innvirkning i positiv retning. Deretter fglger oljeprisen,

kalkulasjonsrente, CAPEX og OPEX.

Utfall 4C: NNV 7%

Volumer (PS0/ P10) [
Oljepris (Lav / Hay) I
Diskonteringsfaktor (10% / 4%) [
Capex (+/- 20%) [ |
OPEX (+/- 30%) |

2 12 22 32 42 52 62 72

-8

Sensitiviteter

NNV [GNOK-18]

Figur 5.22 — Sensitivitet NNV, utfall 4C

Alle sensitivitetsanalysene viser at volumene har stgrst innvirkning pa lgnnsomheten. Etter
dette folger oljepris, kalkulasjonsrente, CAPEX og OPEX. Den prosentvise endringen for hver

faktor i sensitivitetsanalysene er fremstilt i tabell 5.12.

Tabell 5.12 - Prosentvis endring ved sensitivitetsanalysene

P90 -93% | -91% | -719% | -126 % 4C 3B
P10 71% | 120% | 110% | 180 % 4C 1B
Lav -48% | -46% | -53% | -53% 3B 2C

Volumer

Oljepris
Hoy 48 % 47 % 54 % 52 % 3B 2C

10% 27% | -26% | -28% | -26% 3B 4C
4% 38 % 36 % 39 % 35% 3B 4C
+20% | -7% |-7,08% |-988% |-932% | 3B 1B
- 20% 7% 7,08% | 9,88% | 9,32% 3B 1B
+30% | 5% |-7,46% |-827% | -655% | 3B 1B
- 30% 5% 708% | 7,54% | 6,81 % 3B 1B

Kalkulasjonsrente

CAPEX

OPEX
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Tabell 5.12 viser at volumene er mest kritiske for utfall 4C. Oljepris, kalkulasjonsrente, CAPEX
og OPEX er mest kritisk for utfall 3B. Det betyr at disse utfallene er mest sarbare for en endring
ut fra basisgrunnlaget. Pa den andre siden er P90-volumene minst kritiske for utfall 3B, mens
P10-volumene er minst kritiske for utfall 1B. Oljeprisen er minst kritisk for utfall 2C, mens
CAPEX og OPEX er minst kritiske for utfall 1B. Dette betyr at disse utfallene er minst sarbare

for en endring ut fra basisgrunnlaget.

5.2.2 Internrente
Som beskrevet i kapittel 2.4.2, representerer internrenten avkastningen til et prosjekt. Hvordan

de ulike faktorene pavirker internrenten avgjer derfor hvordan akterene tolker mulig avkastning

pa prosjektet. Avkastningskravet til aktgrer er ofte rundt 10-15 prosent.

Resultatene av sensitivitetsanalysen for utfall 1B er vist i figur 5.23. For utfall 1B har volumene
starst innvirkning pa internrenten. Deretter falger oljeprisen, CAPEX og OPEX. For utfall 1B

har OPEX minimal innvirkning pa internrenten.

Utfall 1B: IRR
Volumer (P90 / P10)
Oljepris (Lav / Hoy)

Capex (+/- 20%)

Sensitiviteter

OPEX (+/- 30%)

10,00%  30,00%  50,00%  70,00%  90,00%  110,00%
IRR [%]

Figur 5.23 - Sensitivitet IR, utfall 1B
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Resultatene av sensitivitetsanalysen for utfall 2C er vist i Figur 5.24. Resultatene falger samme

trend som for utfall 1B.

Utfall 2C: IRR
Volumer (P90/ P10) _h
:E Oljepris (Lav / Hoy) I
=
;% Capex (+/- 20%) I
OPEX (+/- 30%) |F

15,00 % 25,00% 35,00% 45,00% 55,00% 65,00% 75,00% 85,00 %
IRR [%]

Figur 5.24 - Sensitivitet IR, utfall 2C

Resultatene av sensitivitetsanalysen for utfall 3B er vist i figur 5.25. Resultatene fglger samme

trend som for utfall 1B og 2C.

Utfall 3B: IRR
Volumer (P90/ P10) d_
E Oljepris (Lav / Hay) __
=
2 capoxtr20m ——
OPEX (+/- 30%) Wl

1500%  2500%  3500%  4500%  5500%  6500%
IRR [%]

Figur 5.25 - Sensitivitet IR, utfall 3B

Resultatene av sensitivitetsanalysen for utfall 4C er vist i figur 5.26. Utfall 4C fikk en negativ

netto naverdi ved P90 volumer og har ogsa en negativ IRR. Ved iterasjon er IRR funnet i
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neerheten av -6000% og er derfor ikke presentert i figuren. Resultatene fglger samme trend som

de andre utfallene.

Utfall 4C: IRR

Volumer (P90 / P10)

Oljepris (Lav / Hoy)

Sensitiviteter

Capex (+/- 20%)

OPEX (+/- 30%)

30,00% 40,00% 50,00% 60,00% 70,00%  80,00%
IRR [%]

Figur 5.26 - Sensitivitet IR, utfall 4C

Sensitivitetsanalysene for internrenten til de ulike utfallene viser en lignende trend som
sensitivitetsanalysene for netto naverdi. Volumene har sterst innvirkning, deretter falger
oljepris, CAPEX og OPEX. Derimot skiller stgrrelsen pa innvirkningen av CAPEX og OPEX
seg fra den andre analysen. Endring i OPEX har minimal innvirkning pa internrenten, mens
CAPEX har en mye starre innvirkning. Utfall 2C og 3B beholder en internrente over 15% ved
alle sensitivitetene. Utfall 1B ligger mellom 10-15% ved lav oljepris, mens utfall 4C far en

negativ IRR ved samme sensitivitet.

5.3 Enhetskostnader

Figur 5.27, 5.28, 5.29 og 5.30 viser enhetskostnadene ved samordning og enhetskostnadene per
forekomst i hvert utfall, uten produksjonsstopp. Produksjonsprofiler uten produksjonsstopp er
vist for d illustrere gkningen av enhetskostnadene ved lav produksjon. Det er gjort en forenkling
i beregningene ved at forekomstene fases inn i samme ar alene som de gjar i samordningene.
Dette er gjort for & undersgke hvordan enhetskostnadene varierer per forekomst, og hvordan en
samordning vil pavirke de gjennomsnittlige enhetskostnadene. Enhetskostnadene er gitt i
kKNOK-18/Sm?® 0. e.
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Figur 5.27 viser enhetskostnadene for utfall 1B. Som sett fra figuren vil enhetskostnadene stige
kraftig mot slutten av produksjonen for hvert av forekomstene, da de produserer lavere volumer.
Driftskostnadene pa plattformen vil vare konstante fra ar 6 og lavere produksjon vil dermed
fare til hayere enhetskostnader. Figuren viser at spesielt forekomst C, E og D vil fa sveert haye
enhetskostnader. Dette er blant de mindre forekomstene med volumer p& hhv. 2 MSm? o. e.,
1,76 MSm?® 0. e. og 1,7 MSm?® 0. e. Ved en samordning vil totalvolumet som produseres bli
starre og dermed redusere enhetskostnadene. Figuren viser at de totale enhetskostnadene for
samordningen holdes generelt lave under hele perioden da det er mange forekomster som

produserer samtidig. Mot slutten gar de totale enhetskostnadene litt opp.

Utfall 1B: Enslig tilknytning vs. samlet tilknytning
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Figur 5.27 - Utfall 1B: Enhetskostnader

Figur 5.28 viser enhetskostnadene for utfall 2C. Forekomst E og Y har Korte
produksjonsperioder med lav produksjon. Dermed blir enhetskostnadene veldig hgye, spesielt
for forekomst E. E og Y har like lang produksjonsperiode, men siden E har en lavere produksjon
blir enhetskostnadene for E hgyere enn for Y. De resterende forekomstene holder
enhetskostnadene relativt lave de farste arene, men far en hgy stigning mot slutten av perioden.
Det er viktig & poengtere at enhetskostnadene de farste arene ikke er lave, men lavere enn de
andre arene. Ved samordning holdes de totale enhetskostnadene mye lavere, men ogsa disse

stiger mot slutten av produksjonsperioden da mindre volumer produseres.
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Utfall 2C: Enslig tilknytning vs. samlet tilknytning
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Figur 5.28 - Utfall 2C: Enhetskostnader

Figur 5.29 viser enhetskostnadene for utfall 3B. Forekomst J er forekomsten med lavest
volumer i utfallet (5,41 Sm3 0. e.) og har dermed de hgyeste enhetskostnadene. Deretter falger
L og S med hhv. 16,2 MSm? 0. e. og 20,97 MSm? o. e. De totale enhetskostnadene holdes
relativt lave frem til produksjonen av S minker. Dette er den starste forekomsten i gruppen,
men har kortest produksjonsperiode, og har dermed stor innvirkning pa enhetskostnadene.

Utfall 3B: Enslig tilknytning vs. samlet tilknytning
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Figur 5.29 - Utfall 3B: Enhetskostnader

Figur 5.30 viser enhetskostnadene for utfall 4C. Alle forekomstene i utfallet er relativt sma med
et gjennomsnittsvolum pé 4,8 MSm?® o. e. Forekomstene E og H er de minste forekomstene i

utfallet og far de hgyeste enhetskostnadene. Figuren viser at de totale enhetskostnadene holdes
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lave frem til ca. ar 13, da flere av forekomstene har sluttet a produsere. Etter dette gker de totale

enhetskostnadene, siden et mindre volum blir produsert.

Utfall 4C: Enslig tilknytning vs. samlet tilknytning
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Figur 5.30 - Utfall 4C: Enhetskostnader

Figurene viser at en samordning pavirker enhetskostnadene i stor grad. Da produksjonen i
utfallene gar mot slutten, vil de totale enhetskostnadene gke. For & holde enhetskostnadene lave

ma flere forekomster tilknyttes innretningen.

5.3.1 Kostnadsfordeling ved samordning

Ved en samordning vil drifts- og modifikasjonskostnadene fordeles mellom de ulike aktarene i
samordningen. Hvilke avtaler som bgr utfares er ikke et fokuspunkt i denne oppgaven. Fordelte
driftskostnader er likevel et interessant og viktig tema ved samordning. For a fa et innblikk i
effekten samordning har pd drifts- og modifikasjonskostnadene, er det derfor gjort en
forenkling. De totale enhetskostnadene i hvert utfall ganges med produksjonen til hver
forekomst. P& denne maten vil drifts- og modifikasjonskostnadene til hver forekomst vere
avhengig av produksjonsmengde og produksjonstid. Fordelingen av kostnadene i hvert utfall er
vist i figur 5.31. Kostnadsfordelingen er vist med produksjonsstopp. Produksjonen stopper i det

aret drifts- og modifikasjonskostnadene blir for hgye a baere for utfallet.
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Utfall 1B Utfall 2C
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Figur 5.31 - Fordeling av drift- og modifikasjonskostnader ved samordning

I utfall 1B baerer Q og R de starste andelene av kostnadene da de er de stgrste forekomstene,
mens de andre forekomstene berer mindre andeler. Y tar den minste andelen av kostnadene. |
utfall 2C bzerer O den starste andelen av kostnadene. E og Y er de minste forekomstene i utfallet
og beerer ogsa de minste andelene. I utfall 3B tar L og S de starste andelene av kostnadene og
J den minste. | utfall 4C tar A, B og G de starste andelene, mens de minste andelene blir tatt av
E, V og K.

Figur 5.31 viser at en samordning har en stor pavirkning pa enhetskostnadene, spesielt for de

minste forekomstene. Ved & produsere sammen med andre forekomster beaerer de en mye mindre

andel av kostnadene og har mulighet til a fa en mer lannsom produksjon.
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5.4 Samordning vs. enslig tilknytning

En sammenligning av NNV ved samordning og ved enslige tilknytninger blir gjort for &
undersgke hvordan en samordning pavirker lgnnsomheten av hver enkelt forekomst. Ved enslig
tilknytning antas det at forekomsten ikke kan benytte seg av eksisterende narliggende

havbunnsrammer, og dermed ma tilknyttes P1 direkte.

Beregningene av NNV med samordning inkluderer de fordelte driftskostnadene. Beregningene
av NNV ved enslige tilknytninger bruker fgrste mulige produksjonsar og inkluderer de totale
driftskostnadene. De enslige tilknytningene vil fa en positiv effekt pa NNV ved at forekomstene
kommer i produksjon tidligere enn ved samordning. Samordning kan fare til at
produksjonsstarten blir forskjevet fordi forekomsten ma vente pa at noen andre skal starte
produksjonen farst, eller pa mer ledig kapasitet pa morplattformen. Pa den andre siden ma hver
forekomst bere de totale drifts- og modifikasjonskostnadene alene og dette vil fare til en
negativ effekt ved gkte kostnader. Analysen er utfart uten produksjonsstopp for a undersgke

hvilke forekomster som klarer a produsere alle sine tilgjengelige ressurser.

Figur 5.32 viser NNV per forekomst i utfall 1B, bade med og uten samordning. Figuren viser
at NNV for alle forekomstene er hgyere ved en samordning enn ved en enslig tilknytning. |
dette utfallet har Q, R og F en positiv NNV, og C har en negativ NNV (NNV = - 631 MNOK-
18) ved enslig tilknytning. Forekomstene D, E og Y kan ikke tilknyttes P1 direkte, og har
dermed ingen beregnet NNV. Figuren viser at C, D, E og Y er avhengig av en samordning for

a kunne produseres lgnnsomt.

Utfall 1B: NNV (7%)
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Figur 5.32 - Utfall 1B: Samordning vs. enslig tilknytning
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Figur 5.33 viser NNV per forekomst i utfall 2C, bade med og uten samordning. O er den eneste
forekomsten som har en lgnnsom produksjon bade med samordning og enslig tilknytning. |
dette utfallet far M, N og P en negativ NNV ved enslige tilknytninger. P er ulgnnsom ved
samordningen, gitt at driftskostnadene er basert pa produksjonen. M, N og P har relativt lange
produksjonsperioder og vil ha store enhetskostnader mot slutten av sin produksjonsperiode da
produksjonen er veldig lav. Det kommer frem fra figuren at E, M, N, P og Y er avhengige av

en samordning for & kunne produseres lgnnsomt.

Utfall 2C: NNV (7%)
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Figur 5.33 - Utfall 2C: Samordning vs. enslig tilknytning

NNV for forekomstene i utfall 3B er vist i figur 5.34. S har en lgnnsom produksjon bade med
samordning og enslig tilknytning. Ved samordning far L og J en NNV pa hhv. 744 og 769
MNOK-18. Ved enslig tilknytning reduseres NNV til hhv. -2487 og -5221 MNOK-18. L og J
har veldig lange produksjonsperioder og NNV-beregningene viser at uten en samordning vil
det veere sveert utfordrende med en lgnnsom utbygging av disse forekomstene. Det kommer

frem fra figuren at L og J er avhengig av en samordning for & kunne produseres lgnnsomt.
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Utfall 3B: NNV (7%)
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Figur 5.34 - Utfall 3B: Samordning vs. enslig tilknytning

NNV per forekomst i utfall 4C er fremstilt i figur 5.35. Ved delte driftskostnader vil G og H fa
en negativ NNV. Dette skyldes at det er sma funn, med lange produksjonsperioder. De er
dermed ngdt til & bare en andel av driftskostnadene over en lengre periode. Av disse to er kun
G stor nok til & bygges ut ved en enslig tilknytning. Ved en enslig tilknytning synker NNV for
alle forekomstene, og T, G og A far en negativ NNV. V, K og B er de eneste som har en lannsom
produksjon bade med samordning og enslig tilknytning. Det kommer frem fra figuren at T, G,

H, A og E er avhengig av en samordning for & kunne produseres lgnnsomt.

Utfall 4C: NNV (7%)
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Figur 5.35 - Utfall 4C: Samordning vs. enslig tilknytning
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Selv om G og H far en negativ NNV i dette eksempelet, beerer de en del av driftskostnadene og
gir prosjektet i sin helhet en hgyere lgnnsomhet. Med en annen fordeling av driftskostnadene,
kan ogsa de bli lennsomme som enkeltprosjekter. Hvis samme metode for fordeling skal
anvendes er de avhengige av at flere forekomster produseres samtidig for a hjelpe til med a

baere driftskostnadene.

Figur 5.32, 5.33, 5.34 og 5.35 viser at forekomstene blir mer lannsomme ved en samordning
og at flere av forekomstene ikke klarer & bare driftskostnadene pa egenhand. Dette fremhever

den positive effekten samordning kan ha pa et prosjekt.

5.5 Produksjonsperiode og ressursutnyttelse

Med lavere enhetskostnader kan forekomstene fa en forlenget produksjonsperiode, med
bakgrunn i at produksjonen avsluttes nar kostnadene blir for hgye til at produksjonen blir
lennsom. Figur 5.36 presenterer mulige produksjonsperioder for forekomstene,
produksjonsperioden i samordning og alene. Ved a produsere i samordning med relativt lavere
enhetskostnader klarer hver forekomst a produsere over en lengre periode. Forekomstene D, E,
H og Y er avhengige av en samordning for & bygges ut, og har derfor ikke produksjonsprofiler
ved en enslig tilknytning. Forekomstene A, G, J, L, M og P far en negativ kontantstrgm ved
enslig tilknytning selv med produksjonsstopp. Produksjonsperioden for disse forekomstene ved
enslig tilknytning er derfor lik null.

Produksjonsperiode
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Figur 5.36 — Produksjonsperiode
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Figur 5.36 viser at:

| utfall 1B produserer forekomstene Q, R, F og C henholdsvis 2, 2, 4 og 3 ar lengre med
samordning enn alene. Forekomstene D, E og Y som ikke klarer & produsere uten,

produserer i 5, 6 og 6 ar med samordning.

| utfall 2B produserer forekomstene O og N henholdsvis 2 og 7 ar lengre med
samordning enn alene. Forekomstene P, M, E og Y som ikke klarer & produsere uten,

produserer i 9, 11, 6 og 6 ar med samordning.

| utfall 3B produserer forekomsten S, 2 ar lengre med samordning enn alene.

Forekomstene L og J som ikke klarer & produsere uten, produserer i 10 og 11 ar med

samordning.

| utfall 4C produserer alle forekomstene V, T, K og B, 4 ar lengre med samordning.
Forekomstene G, H, A og E som ikke Kklarer & produsere uten, produserer i 8, 8, 10 og

6 ar med samordning.

Ved a produsere over en lengre periode, blir ogsa en starre mengde av ressursene produsert.

Figur 5.37 viser hvor store volumer som blir produsert for hver forekomst i samordning og

alene, i forhold til de potensielle volumene til forekomstene. Det er verdt & poengtere at ti av

forekomstene ikke klarer & produsere noe av sine ressurser uten samordning. Dette skyldes

mangel pa infrastruktur og for hgye enhetskostnader ved enslig tilknytning til P1.

Ressursutnyttelse
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Figur 5.37 — Ressursutnyttelse
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5.6 Beregninger etter skatt

Som nevnt i kapittel 3.4.5 er skattesystemet til Norge ngytralt i den forstand at det som er
lennsomt far skatt, skal veere lgnnsomt etter skatt. Lannsomhet etter skatt er derfor mindre
interessant fra et samfunnsgkonomisk perspektiv. Likevel er ikke ngdvendigvis graden av
lannsomhet lik far og etter skatt. Resultatet etter skatt kan veere sveert avgjarende for selskapene
i utvelgelsesprosessen, og det er derfor gnskelig & presentere hvordan akterene vurderer

prosjektene.

Som nevnt i kapittel 2.3.1 er olje- og gassprisen en hay risikofaktor for petroleumsprosjekter.
Sensitivitetsanalysene viste ogsa at oljeprisen hadde en stor effekt pa prosjektenes lannsomhet.
Ved hgy og lav oljepris ble lannsomheten ved utfallene enten fordoblet eller halvert, gitt prisene
som er brukt i oppgaven (figur 3.1 og 3.2). Resultatene etter skatt er derfor fremstilt ved hgy,

basis og lav oljepris.

5.6.1 NNV (7%)
Figur 5.38 viser hvordan NNV varierer for de ulike utfallene, ved hay, basis og lav oljepris.

NNV (7%), varierende oljepris
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Figur 5.38 - NNV (7%), far og etter skatt

Figur 5.38 viser at oljeprisen har en stor effekt pa naverdien av de ulike alternativene. Figuren
viser at Iannsomheten etter skatt er betydelig lavere for selskapene etter den hgye skattesatsen.

Likevel er alle alternativene lgnnsomme ved en diskonteringsrente pa 7%.
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5.6.2 Internrente
Figur 5.39 og 5.40 viser hvordan internrenten varierer mellom de forskjellige utfallene.

IRR: Varierende oljepris
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Figur 5.39 - Internrente for skatt
Figur 5.39 viser internrenten far skatt og viser at avkastningen er godt over avkastningskravet

til aktgrene. Figur 5.40 viser internrenten etter skatt. Her ser man at avkastningen for utfallene

er nermere avkastningskravet.
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Figur 5.40 - Internrente etter skatt

Ved lav oljepris faller utfall 3B under avkastningskravet pa 15%, men holder seg over
avkastningskravet pa 10%. Dersom aktgrene tror at oljeprisen vil veere lav i arene fremover kan
3B bli nedprioritert dersom aktarene bruker det hgyeste avkastningskravet. Ved basis og hgy
oljepris holder alle utfallene seg godt over avkastningskravene. Dersom aktgrene forventer en

basis eller hgy oljepris i arene fremover, bgr alle utfallene vurderes som aktuelle prosjekter.
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5.6.3 Samfunnsgkonomisk og bedriftsekonomisk optimum

Som beskrevet i kapittel 2.3 kan det som er samfunnsgkonomisk optimalt skille seg fra hva som
er bedriftsgkonomisk optimalt. For & undersgke dette nermere er de fire utfallene satt i en
prosjektportefalje, der det antas at et selskap eier alt og skal velge hvilket prosjekt de gnsker a

gjennomfare.

For samfunnet vil prosjektlannsomheten fgr skatt veere av interesse. En sentral faktor i
utvelgelsen av beste prosjekt er prosjektgkonomien som genererer hgyest lgnnsomhet. Netto
naverdi som er et mal pa absolutt lannsomhet brukes da til & vurdere hvilket prosjekt som bar
prioriteres fra samfunnet sin side. Resultatene for prosjektportefgljen er presentert i tabell 5.13.
Fra tabellen ser man at utfall 1B prioriteres farst, deretter fglger 4C, 3B og til slutt 2C som har

lavest netto naverdi.

Tabell 5.13 - Samfunnsgkonomisk optimum

Far skatt Etter skatt
Utfall NNV | Prioritet | NNV | Investering | NNV/I | Prioritet
1B 36420 1 8418 13866 0,61 2
2C 23831 4 6056 9408 0,64 1
3B 25546 3 5810 14707 0,40 4
4C 27680 2 6365 14099 0,45 3

Fra et bedriftsgkonomisk perspektiv er resultatene etter skatt av sterre interesse. Dersom et
prosjekt er lannsomt far skatt, vil det ogsa vaere lgnnsomt etter skatt. Likevel er det ikke gitt at
det blir lannsomt nok til at selskapet gnsker & gjennomfare prosjektet. Som nevnt i kapittel
2.3.3.3 vil selskapene ofte ha flere prosjekter & velge mellom samtidig som de har en begrenset
kapital. Dersom de har en begrenset kapital legger de mer vekt pa hvor mye de far igjen i forhold
til hvor mye de investerer. De har derfor et annerledes syn pa hvilket prosjekt som bgr
prioriteres. Da vil naverdiindeksen veere et mer hensiktsmessig utgangspunkt, som viser NNV
per investerte krone (Sander, 2017). Prioriteringen mellom prosjektene fra selskapet sin side er
presentert i tabell 5.13. Tabellen viser at utfall 2C prioriteres farst, deretter fglger 1B, 4C og
3B.
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6. Resultater og diskusjon

Kapittel 6 oppsummerer og diskuterer resultatene fra kapittel 5. Kapittel 6.1 oppsummerer de
viktigste resultatene fra oppgaven, mens kapittel 6.2 diskuterer hvordan beslutningene som er
gjort pavirker sluttresultatene. Til slutt vil kapittel 6.3 komme med en vurdering av

forekomstene i hvert utfall.

6.1 Hovedresultater

6.1.1 Enhetskostnader

Etter hovedfeltets levetid ma forekomstene som bruker innretningen bere en stgrre andel av
drifts- og modifikasjonskostnadene. Det kommer frem fra beregningene i kapittel 5.4 at flere
av forekomstene som tilknyttes P1 ikke vil vare lgnnsomme uten samordning med nerliggende
forekomster. Ved en samordning fordeles driftskostnadene, og enhetskostnadene blir lavere.

Enhetskostnadene ved samordning er fremstilt i figur 6.1.

Enhetskostnader per utfall
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Figur 6.1 - Sammenligning av enhetskostnader

Figuren viser tydelig at enhetskostnadene holdes mye lavere i perioden fra ar 6-14. | denne
perioden produserer flere forekomster samtidig. Etter ar 12 er ferre forekomster i produksjon
samtidig, og totalproduksjonen er lavere. | ar 13 og 14 blir drifts- og modifikasjonskostnadene
for store til at produksjonen er lgnnsom for alle utfallene. Med mindre nye forekomster
tilknyttes P1 ma produksjonen derfor stoppes i ar 13/14, som markert i figur 6.1. Fra figuren
ser man at enhetskostnadene stiger kraftig etter ar 14. Enhetskostnadene er presentert for

produksjonsprofiler uten produksjonsstopp. Alle utfallene har ca. like store forventede
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volumer, og forskjellene pa enhetskostnadene kan forklares ut fra produksjonsperiode og

produksjonsmengde per ar:

o Utfall 1B har en mye kortere produksjonsperiode enn de tre andre utfallene, i tillegg til

en mye lavere maksimal enhetskostnad ved samordning.

e Utfall 2C og 4C har noen forekomster med lange produksjonsperioder. | disse utfallene
tilknyttes de minste forekomstene sist, og de far dermed mye hgyere enhetskostnader

de siste arene pga. lav produksjon

e Utfall 3B har omtrent like lang produksjonsperiode som 2C og 4C, men en lavere
maksimal enhetskostnad. Dette skyldes at forekomstene med lange produksjonsperioder

kommer tidligere i produksjon.

Kortere produksjonsperioder med hgyere produksjonsrater fagrer til at stgrre mengder
produseres arlig. Slik holdes enhetskostnadene lavere. Ved lange haleproduksjoner vil

enhetskostnadene stige raskere.

Samlet baerer samordningene i utfallene 1B, 2C, 3B og 4C drifts- og modifikasjonskostnadene
til P1 frem til ar 13 og 14. Produksjon utover dette vil vaere avhengig av tilknytning av flere
forekomster som kan vaere med & bere drifts- og modifikasjonskostnadene. | beregningene,
utenom for enhetskostnadene, er produksjonen stoppet nar produksjonen ikke lengre er

lennsom. Produksjonsprofiler med produksjonsstopp per utfall vises i figur 6.2.
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Figur 6.2 — Produksjonsprofiler per utfall
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6.1.2 Bedriftsgkonomisk vs. samfunnsgkonomisk beste utbyggingslasning

Som beskrevet i kapittel 5.5.3 har samfunnet og selskaper ulike prioriteringer ved valg mellom
prosjekter i en prosjektportefglje. Tabell 6.1 viser prioriteringene mellom prosjektene
(utfallene) fra samfunnet og selskapet sin side, etter kriteriene som ble presentert. Den starste
forskjellen er at selskapet prioriterer utfall 2C ferst, mens samfunnet har 2C nederst pa
prioriteringslisten. 2C gir lavest lgnnsomhet, men far en hgy naverdiindeks grunnet lave
investeringer. Det er dermed dette utfallet selskapet gnsker a prioritere, da selskapet far mest
igjen per investerte krone. | dette tilfellet er allokering av kapital av stor betydning. Ngdvendige
ressurser som personell og ledelse i forhold til starrelse og kompleksitet ved prosjektet vil ogsa

spille inn, men er ikke tatt med i vurderingen.

Tabell 6.1 - Prosjektprioritering samfunn vs. selskap

Utfall Samfunnets Bedriftenes
(Prosjekt) prioritering prioritering

1B 1 2
2C 4 1
3B 3 4
4C 2 3

Utfall 1B kommer hgyt opp pa listen bade for samfunnet og selskapet. Investeringene til
prosjektet er nest hgyest, men utfallet generer sapass stor fortjeneste at det kommer veldig godt

ut i lsnnsomhetsheregningene, bade far og etter skatt.

Utbyggingslgsningen som gir hgyest lannsomhet i et utfall, skifter etter skatteberegningene for
ett av utfallene. Det som spiller inn er nar investeringene og inntjeningene kommer i
prosjektsyklusen. Utbyggingene med starre investeringer vil ogsd fa relativt starre
avskrivninger og friinntekter som star i forhold til investeringene. Avskrivningene og
friinntekten vil ha en positiv effekt pd kontantstrammen i seks og fire ar frem tid, fra
investeringen blir foretatt. Siden det antas at selskapet er i skatteposisjon vil avskrivningene
kunne overfares til et annet prosjekt i arene hvor det kun investeres. Kontantstrammen blir da
noe mindre negativ for prosjektet i arene uten produksjon. | produserende ar far prosjektet

skattegrunnlaget redusert, som ogsa vil ha en positiv effekt pa kontantstrammen.
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« For utfall 1 har 1A starre kostnader enn 1B, og far hgyest NNV etter skatt.
Produksjonsprofilen er den samme for begge utbyggingslgsningene som betyr at
inntjeningene kommer i samme tid og er like store. Ved stgrre kostnader falger
ogsa starre avskrivninger og friinntekt. Selskapets fradrag i 1B veier opp for en
dyrere utbyggingslesning. 1B far dermed en hgyere lgnnsomhet etter skatt enn

1A. For de andre utfallene var beste alternativ far skatt, ogsa beste alternativ

etter skatt.

6.1.3 Forlenget levetid og gkt ressursutnyttelse

Som beskrevet i kapittel 5.5 klarer forekomstene & bere driftskostnadene lengre nar de
produserer i samordning. Hvor mye lengre forekomstene klarer a produsere innad i et utfall er

vist i tabell 6.2. I gjennomsnitt klarer forekomstene a produsere 6 ar lengre med samordning

enn uten.

Tabell 6.2 - @kt produksjonstid for forekomstene ved samordning, per utfall

Forekomster som klarer & produsere alene

2-4 2-7

2

Forekomster som ikke klarer & produsere alene

5-6 | 6-11

10-11

6-10

Lengre produksjonsperioder vil ogsa fare til gkt ressursutnyttelse. Tabell 6.3 viser hvor mye

mer som potensielt vil produseres ved en forlenget produksjonstid, nar driftskostnadene

fordeles pa flere forekomster.

Tabell 6.3 - @kt ressursutnyttelse ved samordning per utfall

Utvinnbare volumer 36,91 37,77 42,58 38,86
Produsert i samordning 36,71 34,83 39,79 36,36
Produsert ved enslig tilknytning 27,56 12,80 20,18 19,72
Produsert av potensielle volumer i 100% 92% 93% 94%
samordning

Produsert av potensielle volumer alene |  74% 34% 47% 51%
Prosentvis gkning ved samordning 26% 58% 46% 43%
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Tabell 6.3 viser at forekomstene far en hgyere ressursutnyttelse ved & produseres i samordning
fremfor alene. Dette skyldes at noen av forekomstene er avhengige av annen infrastruktur for &
kunne bygges ut. Andre forekomster som kan ha en selvstendig utbygging, har for lave
inntjeninger til & beere driftskostnadene alene. De resterende forekomstene, som klarer & baere
driftskostnadene alene en periode, far en kortere produksjonsperiode enn i en samordning.
Totalt sett farer samordningene til at det er mulig & produsere nesten dobbelt sa mye av de

potensielle ressursene.

Forekomstene i utfallene berer drifts- og modifikasjonskostnadene frem til ar 13 og 14. Dette
er den estimerte gkonomiske levetiden for forekomstene, dersom de gitte utfallene slar til. Nar
flere forekomster tilknyttes samme innretning blir som sagt enhetskostnadene lavere, og den
gkonomiske levetiden til morplattformen kan forlenges. Dette vil ogsa pavirke feltene som
allerede produserer pa P1. For feltene i produksjon er produksjonsstopp planlagt i ar 9, til tross
for at det fortsatt er utvinnbart volum igjen i reservoarene. Det antas at dette blant annet skyldes
de hgye enhetskostnadene pa P1. Ved tilknytning av flere forekomster kan den gkonomiske
levetiden til produserende felt forlenges. Hvor lenge feltene kan produsere avhenger av

starrelsen pa deres egne driftskostnader i forhold til egen produksjon.

6.2 Diskusjon rundt sentrale observasjoner

6.2.1 Betydningen av arbeidsprogram

Nar forekomstene bygges ut i en serie av havbunnsrammer, vil produksjonsstart veaere avhengig
av produksjonsstart til forekomsten som ligger fremst i serien. Flere forekomster har alternative
utbyggingslgsninger, som fremvist i kapittel 5.1.1 — 5.1.4. Hvis den fremste forekomsten har
en senere antatt mulig produksjonsstart enn den andre i rekken, ma den andre vente til den farste
har begynt & produsere. | noen av alternativene er utbyggingslgsningen avhengig av at andre
forekomster bygges ut farst. Alternativene som gjegr at forekomstene kommer tidligst i

produksjon er de mest lgnnsomme.

o Utfall 2C lgser problemet med bruk av t-forbindelser i utbyggingen. Forekomstene M

og N far en fremskyndet produksjonsstart med to og ett ar.

e Utfall 3B lgser problemet med en delt tilknytning av forekomstene. Forekomst J slipper
a vente pa produksjonsstart for L, og fremskyver produksjonsstart med ett ar.
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6.2.2 Billigere utbyggingslasninger og bedre utnyttelse av infrastruktur

P1 har én ledig oppkoblingsmulighet for stigergr ved tilknytning av nye forekomster. Ved
enslige tilknytninger kan denne oppkoblingsmuligheten kun brukes av en enkelt forekomst.
Uten samordning og bruk av havbunnstilknytninger ma andre forekomster som ogsa gnsker a
tilknyttes P1 bygge ut en ny balkong. Det farer til gkte kostnader, samtidig som det er begrenset
vekt- og arealkapasitet pa P1. Ved samordning og bruk av havbunnstilknytninger kan flere
forekomster bruke samme produksjon- og stigergr, og dermed utnytte infrastruktur og

tilknytningsmuligheter bade pa plattformen og i omradet bedre.

Den totale utbyggingslagsningen i kapittel 4.3 viser hvordan tilknytningsmulighetene i omradene
kan utnyttes. Ved utbygging av ny infrastruktur har ogsa flere forekomster mulighet til 8 komme
i produksjon. Dette gjelder spesielt for forekomst D i utfall 1, og H i utfall 4 som ma bygges ut
via avviksbrgnner. Forekomstene er plassert for langt borte fra tilstedeveerende infrastruktur,
og de er derfor avhengige av utbygging av ny narliggende infrastruktur. Mer infrastruktur i

omradet kan ogsa fare til gkte tilknytningsmuligheter for fremtidige forekomster.

Lgnnsomheten til de ulike utbyggingslgsningene som fremstilles i kapittel 5.1.1 — 5.1.4 er
avhengig av flere faktorer. I denne oppgaven fokuserer utbyggingslgsningene pa total rarlengde
(som har en effekt pa kostnadene), og tidligst mulig produksjonsstart (som har en effekt pa
inntektene). | samordningen benytter forekomstene seg av eksisterende infrastruktur. Slik kan
en utbygging av forekomstene bli rimeligere, blant annet ved a redusere kostnader for innkjgp
og installasjon av rgrledninger. En reduksjon i kostnadene er av stor betydning for marginalt
lannsomme forekomster, som kan veare veldig sensitive i forhold til oljepris.

e | utfall 1 blir Q undersgkt tilknyttet H6 og H3 i utfall 1A og 1B. Produksjonsstart for alle
forekomstene i dette utfallet forblir det samme i utfall 1A og 1B og inntektene forblir derfor

konstante. Siden Q har kortere avstand til H3 enn til H6, blir 1B mer lgnnsom.

o | utfall 2 blir tre utbyggingslgsninger undersgkt. | utfall 2C blir M tilknyttet H6, og P og O
tilknyttes samme rgrledning via t-koblinger. Dette farer til gkte utbyggingskostnader for M,
men reduserte kostnader for P og O. Ved denne utbyggingen blir produksjonsstart for M
fremskjgvet med to ar og N med ett ar. Produksjonsstarten til E blir utsatt med to ar. Siden

M og N har stgrre volumer enn E har dette en positiv effekt pa inntjeningene til prosjektet.
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Utfall 2C far hgyest lannsomhet ettersom forekomstene kommer tidligere i produksjon enn

I 2A, og det har lavere kostnader enn 2B.

e | utfall 3 blir J undersgkt tilknyttet L og H3. Det er kortere avstand til H3 som brukes i 3B,
og lgsningen har derfor en billigere utbygging. Ved denne utbyggingen slipper J & vente pa
at L skal starte & produsere, og kan tilknyttes et ar tidligere enn i 3A. Ved en billigere

utbygging og en raskere produksjonsstart gker lannsomheten til prosjektet.

o | utfall 4 vil forekomstene ha lik produksjonsstart i hvert alternativ. | 4B kobles K til H4 og
B til H3, dette gir utbyggingen hgyere kostnader og er derfor valgt bort. 1 4A og 4C
undersgkes avstanden fra V til P1 og H2. Det er kortere avstand til P1, og 4C blir dermed

det mest lannsomme utfallet.

6.2.3 Produksjonskapasitet

Tilgjengelig produksjonskapasitet er en begrensende faktor for produksjonsstart for
forekomstene og pavirker derfor ogsa lgnnsomheten for prosjektet. Produksjonen legger
grunnlaget for inntjeningene til prosjektet, og ifalge NNV-beregningene vil NNV bli hgyere
ved starre og tidligere inntjeninger i prosjektets livssyklus. Dette bygger pa prinsippet om at
penger mottatt i dag er verdt mer enn penger mottatt i fremtiden. Det er derfor gnskelig med

starst mulig volumer i produksjon, tidligst mulig.

Selv om det optimale er & fase inn de starste forekomstene farst, er ikke det alltid mulig med
tanke pa begrenset gasskapasitet de fgrste arene og mulig produksjonsstart per forekomst.
Antatt produksjonsstart avhenger av ledetid og arbeidsprogram, og kan fare til at de starre
forekomstene ma avvente produksjonen selv om det er ledig kapasitet pa innretningen. Dette er
beskrevet i kapittel 6.2.3.1 0g 6.2.3.2.

6.2.3.1 Utnyttelse av lite ledig kapasitet

Fra produksjonsprofilene som fremstilles i kapittel 5.1.1 — 5.1.4 observeres et gap i utnyttet
oljekapasitet fra ar 1-5 for alle utfallene. Selv om det er mye ledig oljekapasitet, er
gasskapasiteten sa godt utnyttet at ingen forekomster kan begynne a produsere fer i ar 3. De
farste drene vil det fremdeles vere vanskelig for nye forekomster a tilknyttes produksjonen da

det er lite tilgjengelig gasskapasitet. For a starte produksjonen for forekomstene i utfallene

86



tidligst mulig, blir de mindre forekomstene som kan benytte seg av den resterende

produksjonskapasiteten prioritert fgrst i produksjon.

| utfall 1B har fire forekomster mulig produksjonsstart i ar 3. Alle fire har en estimert
produksjonsrate som ikke overskrider ledig olje- og gasskapasitet. To av forekomstene
er plassert bakerst i en serie av havbunnsrammer og ma dermed vente pa de foran i keen.
Ved vurdering av hvilken av de to resterende forekomstene som burde komme i
produksjon farst, gir forekomsten med hgyest produksjonsrate hgyest lannsomhet til
prosjektet. Den gir en hgyere lannsomhet da stgrre inntjeninger tidlig i livssyklusen til
prosjektet er verdt mer enn i senere ar. | tillegg vil den ogsa utnytte den resterende

kapasiteten best.

| utfall 2C har fire forekomster mulig produksjonsstart i ar 3, og lav nok produksjonsrate
til at de kan begynne a produsere i samme ar. Siden 2C bygges ut ved en t-forbindelse
ligger forholdene til rette for at alle kan komme i produksjon tidlig. P4 samme grunnlag
som for utfall 1B prioriteres forekomstene som har hgyest produksjonsrate inn i
produksjon fgrst. Med M og Y farst inn i produksjon, far prosjektet en hgyere
lgnnsomhet. Videre tilknyttes N og E. E har en hgyere produksjonsrate enn N, men ma

vente et ar med & produseres da den resterende produksjonskapasiteten ikke er stor nok.

| utfall 3B har en forekomst antatt mulig produksjonsstart i ar 3, men pga. de store
forventede volumene far forekomsten ogsa en veldig hgy daglig produksjonsrate. Det

er derfor ikke nok tilgjengelig kapasitet for forekomsten far i ar 4.

| utfall 4C har to forekomster mulig produksjonsstart i ar 3, og har en produksjonsrate
som ikke overskrider ledig produksjonskapasitet. VV har hgyest produksjonsrate og gir
prosjektet hayere lgnnsomhet ved & produseres farst.

6.2.3.2 Utsatt produksjonsstart

Etter ar 4 er det mer ledig kapasitet pa P1, og sterre forekomster har dermed mulighet til & starte

produksjonen. Likevel ma noen av forekomstene avvente produksjonsstart i forhold til hva som

er antatt mulig pga. en begrenset produksjonskapasitet. Dette skyldes at forekomstene som

ligger forst i serien og dermed kommer farst i produksjon, opptar en sapass stor andel av

kapasiteten at de andre forekomstene ma vente pa ledig kapasitet.
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e | Utfall 1B far fire forekomster utsatt produksjonsstart fra to til seks ar. Forekomstene

som ma vente ligger lenger bak i en serie av havbunnarammer.

e | utfall 2C far tre forekomster utsatt produksjonsstart fra ett til to ar.

e | utfall 3B og 4C far ingen forekomster utsatt produksjonsstart. Alle forekomstene kan

starte produksjonen sa tidlig som antatt mulig.

6.3 Vurdering av forekomstene i utfallene
De kartlagte prospektene i oppgaven blir omtalt som forekomster da de betraktes som funn som
skal bygges ut og produseres. | realiteten ma det farst bores letebrann og pavises ressurser far

prospektene kan bygges ut og produseres.

En enkel analyse er gjennomfart for & undersgke hvilke forekomster som bgr bores farst.
Analysen fremstiller hvilke forekomster som er avhengige av a dele driftskostnadene med andre
forekomster for & kunne produseres lgnnsomt. Samtidig kommer det frem hvilke forekomster
som klarer & produsere lgnnsomt alene. Ut fra analysene anbefales det a farst bore i prospektene
som har potensiale til & beere drifts- og modifikasjonskostnadene alene. Om en forekomst er
avhengig av a produsere sammen med en annen, anbefales det & avvente leting av denne

forekomsten til det er gjort funn i en annen. Dette forutsetter at forekomstene tilknyttes P1.

En forenkling er gjort ved & ta utgangspunkt i den totale kostnadsprofilen til utfallet ved
samordning. Kontantstrammene og produksjonsstart per forekomst holdes uendret, mens ulike
kombinasjoner undersgkes for & se om de klarer a beare driftskostnadene sammen. Dette
undersgkes ved NNV beregninger, der en positiv NNV antyder at produksjonen er lgnnsom.
Det tas ikke hensyn til at tilknytningstidspunkt eller avstand til neermeste innretning vil endres,
ved ulike forekomstkombinasjoner. Ny kontantstram som da skulle tilsvart eksempelvis
produksjonsstart i ar 3 med tilhgrende oljepris og kostnadsjusteringer for produksjonsstart i
dette aret, er ikke generert. Pga. forenklingene som er foretatt gir analysen kun en indikasjon
pa hvilke prospekter som er avhengig av a produseres sammen, og deres lgnnsomhet. Likevel
vil ikke kontantstrammene veere altfor ulike, da oljeprisen og kostnadsjusteringen holdes

konstant i store deler av kontantstremmene.
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Ut fra analysen foreslas en letestrategi for utfallene, og avhengigheter mellom prospektene som
kommer frem presenteres i kapittel 6.3.1 - 6.3.4. Letestrategien baserer seg pa at leteaktiviteten
ber prioriteres til prospektene som klarer & beere driftskostnadene alene, og ferst til de som
genererer hgyest lgnnsomhet. Deretter ber det vurderes om det skal letes videre etter
forekomstene som er avhengig av andre for a kunne produseres lgnnsomt. Delkapitlene vil ogsa
vurdere utfallene i sin helhet etter hva som er kommet frem fra analysene i kapittel 5.2-5.6.

En faktor som spiller inn i de ulike resultatene for hvert utfall, som ellers ikke omtales tidligere

i oppgaven, er mengden olje og gass som forventes a veere tilstede i de kartlagte prospektene.
Olje- og gassproduksjon per utfall er vist i figur 6.3.
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Figur 6.3 — Olje- og gassproduksjon per utfall

Forekomstene er listet opp etter lannsomhet, fra hgyest til lavest, nar de omtales i kapittel 6.3.1-
6.3.5.

6.3.1 Utfall 1B
Av forekomstene i utfall 1 er det kun C, D og E som ikke klarer & produsere lgnnsomt alene.

Driftskostnadene blir for store til at produksjonen blir lgnnsom. | dette utfallet har E
produksjonsstart i ar 8. | utfall 2B og 4C har E produksjonsstart i ar 3 og klarer da a produseres
lgnnsomt i tre ar, for driftskostnadene gker nar produksjonen fra hovedfeltet stenges ned. Q, R,
Y og F Klarer & bare driftskostnadene alene. Sammen med F, som er forekomsten som har
lavest lgnnsomhet av forekomstene som klarer a produseres alene, kan bade C, D og E
produseres lgnnsomt. Selv om D klarer & produsere lgnnsom sammen med F er den avhengig

av en havbunnsramme i C for a kunne bygges ut via en avviksbrgnn. C, D og E blir ikke
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Iannsomme i kombinasjon med hverandre uten F. C er derfor avhengig av funnienten Q, R, Y
eller F for a fa en lgnnsom produksjon. D er avhengig av funn i C for & kunne bygges ut, og E
vil vaere avhengig & produseres sammen med an annen etter ar 5 for & klare a bere
driftskostnadene til P1. Leting ber derfor prioriteres til Q, R, Y eller F, i respektiv rekkefalge.

Dersom ingen av disse resulterer i funn, anbefales det a ikke lete videre i E, C og D.

1B er utfallet med hgyest lannsomhet. Dette utfallet har lavest volum av oljeekvivalenter, men
heyest oljevolum. Arsaken til den haye Iannsomheten er antakeligvis det haye oljevolumet, da
olje er mer lgnnsomt enn gass. Dette kommer frem i figur 6.3 og 6.4 som hhv. viser
oljeproduksjon og gassproduksjon per utfall. Utfallet er ogsa minst fglsomt i forhold til
endringer i CAPEX og OPEX. Utfallet har hay NNV som reduserer risikoen for gkte kostnader
ved utbygging. Dette gjer utfall 1B til et attraktivt prosjekt bade for selskapet og samfunnet.

6.3.2 Utfall 2C

Av forekomstene i utfall 2C klarer ikke P, M og N, & produsere lgnnsomt alene pga. haye
driftskostnader pa P1. O, Y og E, klarer a bare driftskostnadene alene og far en lgnnsom
produksjon. Av disse tre er O er mest lgnnsom. | kombinasjon med E, som har lavest
lgnnsomhet av O, Y og E, kan bade P, M og N fa en lgnnsom produksjon. M Klarer ogsa a
produsere lgnnsomt i kombinasjon med P eller N. P og N er derfor avhengig av funn i enten O,
Y, E eller M, og M er avhengig av funn i de respektive eller P og N. Leting bar derfor prioriteres
til O, Y og E i den respektive rekkefalgen, far det vurderes om det skal letes videre i M. Er det

ikke funn i noen av disse kartlagte prospektene anbefales ikke videre leting.

Utfallet kommer gverst pa prioriteringslisten fra selskapets prioritering iht. naverdiindeksen, og
er samtidig prosjektet som er minst fglsomt for endringer i olje- og gasspris. Det er et godt tegn
for selskapene, da oljeprisen historisk sett som presentert i kapittel 2.3.1 varierer mye.

Oljeprisen har derfor en stor usikkerhet knyttet til hva den vil vaere i fremtiden.

6.3.3 Utfall 3B

Utfall 3B er avhengig av funn i S. Verken L eller J klarer a beare enhetskostnadene alene eller
sammen. Utfallet far en god fortjeneste selv om kun S blir utbygd. At 3B er minst falsom
ovenfor endringer i volum ut fra basisestimatet er positivt, da det er knyttet stor usikkerhet til

volumestimatene far funn. Prosjektet har ogsa god lgnnsomhet bade for P90 og P10 estimatene.
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L har potensielt store volumer og kan vaere med & baere en stor andel av driftskostnadene. Det
anbefales derfor en prioritert leting til S farst. Ved funn i S ber det letes videre etter L og J, i

respektiv rekkefglge.

3B er utfallet som er mest falsomt for endringer i olje- og gasspris, kalkulasjonsrente, CAPEX
og OPEX. Ved lavt estimat for olje- og gasspris kommer 3B rett under kravet om 15%
avkastning. Utfallet er nederst pa prioriteringslisten fra selskapet sin side, pga. en lavere
naverdiindeks. Utfallet generer noe mindre inntjeninger men har relativ lik starrelse pa
investeringene som utfall 1. Likevel har utfall 1 en mye hgyere lannsomhet. Det som skiller
utfall 1 og 3 er at utfall 1 har stgrre mengder olje og utfall 3 har sterre mengder gass, som vises
i figur 6.4 og 6.5. | denne oppgaven er det brukt en gasspris rundt 1,1 nok/ Sm3. Ved en annen

prisforutsetning ville gjerne vurderingen av dette prosjektet blitt annerledes.

6.3.4 Utfall 4C
Av forekomstene er ikke G, H og A lgnnsomme alene. B, V, K, T og E er lgnnsomme ved en

enslig tilknytning. Lennsomheten vises etter rekkefglgen, der B er mest lgnnsom. A blir
lgnnsom i kombinasjon med E, og kan derfor letes etter sa lenge det blir funn i enten B, V, K,
T eller E. G og H derimot blir ikke lgnnsom sammen med E, men med T. Det betyr at G og H
er avhengig av en forekomst med lik eller hgyere lgnnsomhet som T for & kunne produseres
lennsomt. Selv om H blir lgnnsom i produksjon sammen med T, er H avhengig av en
havbunnsramme i G for & kunne bygges ut som avviksbrgnn. Det anbefales derfor en prioritert
leting etter B, V, K, T og E, i respektiv rekkefglge. Videre hvis det blir funn i ett av disse kan
det vurderes leting i A. Hvis det blir funn i T eller en av de andre med hgyere lgnnsomhet kan

det vurderes a lete videre i H. Om det blir funn i G, kan det ogsa vurderes a bore letebrgnn i H.

4C er utfallet med starst usikkerhet knyttet til volumestimatene. Det er mest fglsomt i forhold
til endringer ut fra basisgrunnlaget og det eneste prosjektet som far negativ NNV hvis P90
estimatene slar til. Det kan derfor veere ngdvendig med flere geologistudier i omradet, for det

besluttes a bore letebrgnn.
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6.3.5 Vurdering av forekomstene

Forekomstene som generer hgyest lgnnsomhet ved enslig tilknytning er S, O, R, Q og B. Alle
forekomstene gir relativt god lgnnsomhet om P50 estimatet slar til. Ved a trekke inn
funnsannsynligheten, og NNV for forekomstene kan dette gi en indikasjon om hvilke
forekomster som ber prioriteres. Prioritert rekkefalge basert pa NNV og funnsannsynlighet er
fremstilt i tabell 6.4.

Tabell 6.4 - Prioritert leterekkefglge basert p& NNV og funnsannsynlighet

NNV [MNOK-18] 22 227 10 705 10116 9953 6 995
Prioritering: 1 2 3 4 5
Funnsannsynlighet 0,16 0,14 0,23 0,17 0,3
Prioritering: 4 5 2 3 1

Tabellen viser at S har desidert stagrst Iannsomhet av de fem forekomstene, men har nest lavest
funnsannsynlighet. Forekomst B har minst lannsomhet, men starst funnsannsynlighet. Det vil
veere tryggere a lete etter B, men funn i S vil gi mye starre gevinster. Hvilken forekomst som
er best a lete etter vil derfor bestemmes ut fra risikopreferansen til selskapet. Dette diskuteres

ikke videre.

Figur 6.4 viser hvor forekomstene ligger i P1-omradet. Forekomstene ligger til venstre for P1

og har flere tilknytningsmuligheter i omradet.

Prospekt G\ ‘

Figur 6.4 — De mest lannsomme forekomstene i P1
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7. Oppsummering og konklusjon

Formalet med oppgaven var a undersgke hvordan en samordning kan pavirke lgnnsomheten i

et modent omrade. Dette er blitt gjort ved & gjennomfare flere analyser og beregninger, med

hovedfokus pa lannsomhet, enhetskostnader og ressursutnyttelse, der lannsomheten ble vurdert

ved NNV. Oppgaven viste at en samordning pavirker lgnnsomheten pa flere mater.

Lavere enhetskostnader. Samordningene resulterte i reduserte enhetskostnader ved at
flere forekomster beerer drifts- og modifikasjonskostnadene til morplattformen sammen.
Med lavere enhetskostnader pa morplattformen kan flere produsere lgnnsomt, og det vil

bli mer aktuelt a produsere narliggende funn. Ved lavere kostnader og flere

produserende felt vil lannsomheten i omradet gke.

Bedre utnyttelse av infrastruktur. Bedre utnyttelse av tilknytningsmulighetene for de
alternative utbyggingslesningene farte til tidligere produksjonsstart og lavere
utbyggingskostnader. Tidligere produksjonsstart farer til tidligere inntekter. |
kombinasjon med lavere utbyggingskostnader vil dermed prosjektlannsomheten bli
hayere. 1 tillegg er flere forekomster avhengige av annen infrastruktur for & kunne
produseres lgnnsomt. Etablering av ny infrastruktur vil ogsa gi nye muligheter for
tilknytning av flere forekomster.

@kt ressursutnyttelse. Ti av tjueen forekomster er avhengige av en samordning for &
kunne produseres lannsomt. Atte forekomster er avhengige av & produseres sammen
med andre, og to forekomster er avhengige av utbygging av ny infrastruktur.
Samordning ferer dermed til at flere forekomster kan utbygges og produseres lgnnsomt,
over en lengre periode. Dette resulterte i en gkt ressursutnyttelse pa 26-58% per utfall.

@kt ressursutnyttelse farer til gkte inntekter, som igjen farer til gkt lannsomhet.

@kt levetid for P1 og produserende felt. Uten tilleggsressurser er den gkonomiske
levetiden til P1 rundt ar 5. Ved tilknytningen av funnene som allerede er vurdert inn til
P1, gker levetiden til P1 til rundt ar 9. Da ma de produserende feltene stoppe
produksjonen, selv om det er flere utvinnbare ressurser igjen. Med samordningene
beskrevet i de fire ulike utfallene vil den gkonomiske levetiden til P1 gke til ar 13/14.

Tredjepartstilknytninger kan dermed fare til at levetiden pa P1 og de produserende
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feltene forlenges. Slik vil mer av ressursene kunne produseres, og dette vil fare til gkt

lgnnsomhet i omradet.

Likevel vil en samordning ogsa fare med seg flere utfordringer. Disse utfordringene kan knyttes

til eierinteresser og tekniske utfordringer. | tillegg vil samfunnet og selskapene se ulikt pa

prosjekter, og ha ulike prioriteringer.

Samfunnsgkonomisk vs. bedriftsgkonomisk optimum. Sammenligningen mellom
samfunns- og bedriftsgkonomisk optimum viste at prosjektet som ga lavest verdi til
samfunnet ble hgyest prioritert av selskapet, da det hadde hgyest naverdiindeks. Dette
viser at det ikke alltid er samsvar mellom hva som er best for samfunnet og for
selskapene. | tillegg bruker selskaper ofte hgyere avkastnings- og materialitetskrav enn
samfunnet. En samordnet utbygging kan besta av flere mindre forekomster, som alene
ikke har stor nok avkastning eller gir stor nok lgnnsombhet til at selskapet vil ta del i
utbyggingsprosjektet. Dette kan fore til at prosjekter som kan gi store verdier til

samfunnet ikke blir gjennomfaort.

Eierinteresser. En sentral utfordring med samordning er at prospektene ligger i ulike
lisenser. Aktarene i disse lisensene kan ha ulike prioriteringer, og ulik eierandel i felt
og infrastruktur. Resultatene etter skatt og tariffer kan derfor fagre til kompliserte
forhandlinger. Pga. den begrensede produksjonskapasiteten pa P1 ma det inngas avtaler
om hvilke forekomster som far produsere fogrst. Dette kan vere utfordrende da alle
gnsker hgyest lgnnsomhet til seg selv.

Ledetid. Ved en samordning kan ledetiden bade forkortes og forlenges. Ved
tidkrevende forhandlinger og kompliserte utbyggingslgsninger, kan produksjonsstart
for forekomstene utsettes. En forlenget ledetid vil ha en negativ effekt bade pa

samordningen og lgnnsomheten til prosjektet.

Tekniske utfordringer. Aktarenes syn pa tredjepartstilknytninger vil vaere avhengig av
egen produksjon og videre planer. Tilknytning av nye forekomster kan gi en negativ
innvirkning pa produksjonsstremmen fra egne felt. Benyttelse av tilstedevaerende
kontrollkabel og rerledninger kan sta i konflikt med aktgrens egne interesser, for
eksempel hvis de gnsker a bore flere brgnner. Reservoar- og fluidegenskaper kan ogsa
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vaere en utfordring. Hgyt produksjonstrykk fra nye forekomster kan pavirke
brgnnstremmen fra produserende felt. | tillegg kan flerfasestremning over lengre
avstander, med en stor andel vann, veere utsatt for hydratdannelser som vil fare til
utfordringer og gkte kostnader. Tilgjengelig produksjonskapasitet vil ogsa variere ved
endringer i blant annet feltenes produksjon, tidspunkt for transport, og

dreneringsstrategi til de nye forekomstene.

Til slutt ble en helhetlig vurdering utfert for utfallene og de ulike forekomstene.

Beste utfall. Av fire mulige utfall, er utfall 1 prosjektet som er mest attraktivt fra
samfunnet sin side, da dette generer hgyest lannsomhet av utfallene. Prosjektet kommer
ogsa hgyt opp pa prioriteringslisten fra selskapene sin side, med en god avkastning i
forhold til investeringer. Sensitivitetsanalysene antyder at prosjektet ogsa er mer robust
i forhold til gkte kostnader. For en utbygging av marginale forekomster er dette veldig

positivt og anses derfor som et prosjekt som bgr vurderes videre.

Hayest lannsomhet. Forekomstene som generer hgyest lennsomheter S, O, R, Q og B.
Dersom det blir gjort funn i disse prospektene, er aktgrene allerede sikret en god
fortjeneste da de klarer & bare driftskostnadene til P1 alene. Det anbefales likevel &
fortsette letingen da produksjon fra flere forekomster vil veere med & baere
driftskostnadene, og slik redusere enhetskostnadene. Lavere enhetskostnader vil gke
muligheten for at mindre funn kan tilknyttes, og dermed gke lgnnsomheten til

prosjektene og verdiskapningen til Norge.
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7.1 Anbefalinger til videre arbeid

Flere forenklinger er utfert i oppgaven. Falgende punkter vil gi god informasjon om faktiske

forhold og anbefales ved en videreutvikling av arbeidet.

e Oppgaven inkluderer ikke PVVT- beregninger for de nye forekomstene. En inkludering
av dette vil gi en bedre indikasjon om reservoartrykket i forekomstene stemmer overens
med trykket i produksjonsrgrene. Oppgaven tar heller ikke hensyn til effekten av
dreneringsstrategi for de nye forekomstene som tilknyttes produksjonen. Det foreslas a
undersgke hvordan dreneringsstrategi for nye forekomster pavirker tilgjengelig

produksjonskapasitet.

e | sensitivitetsanalysene ble kun en variabel endret om gangen. Variablene kan veare
avhengige av hverandre, og det bgr derfor utfgres sensitivitetsanalyser som tar hensyn
til dette. Dette gjelder spesielt for sensitiviteten for funnvolum. Endring i volum kan
fare til endring i utbyggingslgsning, produksjonsprofiler og produksjonsstart. En
endring i volum vil derfor ha stor effekt bade pa kostnadene og inntektene til prosjektet.

e Ved beregninger av kontantstrem for utfallene er det ikke tatt hensyn til at de
produserende feltene ogsa vil beere noe av drifts- og modifikasjonskostnadene. Det er
sett bort i fra da oppgaven fokuserer pa prospektene i omradet. Det er ogsa uklart
hvordan tilknytningen av nye forekomstene til P1 vil pavirke produksjonsperioden for
de produserende feltene. Dette pavirker spesielt beregninger av enhetskostnader, hvor
det har starst effekt pa enhetskostnadene som er estimert for en enslig tilknytning av
forekomstene. Ved & inkludere de produserende feltene vil enhetskostnadene bli lavere,

siden drifts- og modifikasjonskostnadene fordeles pa flere felt.

e | analysen for hvilke forekomster som klarer & baere drifts- og modifikasjonskostnadene
til P1 sammen, er det ikke generert nye kontantstrammer eller undersgkt alternative
tilknytningsmuligheter. Analysen kan utvides ved bruk av andre tilknytningsmuligheter,

nytt tidspunkt for produksjonsstart, og nye kontantstremmer.

e Leting etter nye forekomster inneberer stor risiko. Anbefalt letestrategi bgr derfor

baseres pa en starre risikovurdering en det som er gjennomfart i denne oppgaven.
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A. Appendiks
A.1 Arbeidsfordeling

Arbeidsfordelingen mellom partene er fremstilt i tabell A.1:

Tabell A.1 - Arbeidsfordeling

Ansvarsomrade Kristine Marthe
Kapittel 1 1.1,1.2 1.3
Kapittel 2 21:21.1,21.2 2.1:2.1.3,2.1.4

2.3:2.3.1,23.3 2.2
2.4 2.3:2.3.2
Kapittel 3 3.2,34 3.1,33
Kapittel 4
Kapittel 5 ) _ _
Kapittel 6 De resterende kapitlene er skrevet i samarbeid.
Kapittel 7




A.2 Produksjonsprofiler

Oljeproduksjon, 2A

[Sm3/dag]

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19
Ar

s Produserende felt HEEEE WY Soom O NN P BN Y] BN N e——fcpasitet

Figur A.1 - Oljeproduksjon, 2A

Gassproduksjon, 2A

[MSm3/dag]

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19
Ar

mmm Produserende felt mEEmE sy oo O mmmm P V) S N e———(opasitet

Figur A.2 — Gassproduksjon, 2A



[sm3/dag]

[MSm3/dag]

Oljeproduksjon, 3A

4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23

Ar
mmm Produserende felt mammsS mml e | =——Kapasitet

Figur A.3 - Oljeproduksjon, 3A

Gassproduksjon, 3A

4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Ar

B Produserende felt NS BN [ 000 | e——Kapasitet

Figur A.4 - Gassproduksjon, 3A



Tabell A.2 - Oljeproduksjon, utfall 1A/1B

Utfall 1A/1B - Oljeproduksjon [MSm?®/ar]

2

Q

R

F

C

D

E

Y

Sum

0,00
0,00
0,00
0,00
1,61
1,61
1,61
1,61
1,20
10 |0,74
11 | 0,46
12 0,29
13 0,18

O©oOoO~NOoO oIk WwWN -

0,00
0,00
0,00
0,00
1,72
1,72
1,72
1,72
1,32
0,83
0,52
0,33
0,21

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,77
0,77
0,77
0,63
0,33
0,17
0,09
0,05

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,50
0,50
0,50
0,30
0,14
0,06

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,44
0,44
0,44
0,24
0,10

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,34
0,34
0,34
0,14
0,05

0,00
0,00
0,42
0,42
0,42
0,22
0,09
0,04
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,42
0,42
3,75
4,32
4,19
4,64
4,44
3,19
2,24
1,22
0,65

14 (0,11
15 | 0,00
16 | 0,00
17 | 0,00
18 10,00

0,13
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,03
0,00
0,00
0,00
0,00

0,04
0,00
0,00
0,00
0,00

0,02
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,33
0,00
0,00
0,00
0,00

Siste produksjonsar: 13

Tabell A.3 - Gassproduksjon, utfall 1A/1B

Utfall 1A/1B - Gassproduksjon [GSm?3/ar]

To
=

Q | R

F

C

D

E

Y

Sum

O©Ooo~NOoO ol wN -

0,00 | 0,00
0,00 | 0,00
0,00 | 0,00
0,00 | 0,00
0,33 | 0,42
0,33 | 0,42
0,33 | 0,42
0,33 | 0,42
0,24 | 0,32
10 0,15 | 0,20
11 0,09 | 0,13
12 0,06 | 0,08
13 0,04 | 0,05

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,15
0,15
0,15
0,12
0,06
0,03
0,02
0,01

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,15
0,15
0,15
0,06
0,02

0,00
0,00
0,42
0,42
0,42
0,22
0,09
0,04
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,42
0,42
1,17
1,12
0,99
0,94
0,84
0,57
0,40
0,22
0,12

14 0,02 | 0,03
15 0,00 | 0,00
16 0,00 | 0,00
17 0,00 | 0,00
18 0,00 | 0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,01
0,00
0,00
0,00
0,00

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

0,06
0,00
0,00
0,00
0,00

Siste produksjonsar

113




Tabell A.4 - Oljeproduksjon, utfall 2A

Utfall 2A - Oljeproduksjon [MSm?®/ar]

Ar o) P M N E Y Sum
1 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
2 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
3 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,34 | 042 0,76
4 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,34 | 042 0,76
5 1,67 0,06 | 026 | 0,06 | 0,34 | 042 2,82
6 1,67 006 | 026 | 006 | 0,14 | 0,22 2,41
7 1,67 0,06 | 026 | 0,06 | 0,05 | 0,09 2,20
8 1,67 0,06 | 026 | 006 | 0,02 | 0,04 2,11
9 1,27 0,06 | 0,26 | 0,06 | 0,00 | 0,00 1,65
10 0,79 0,06 | 0,26 | 0,06 | 0,00 | 0,00 1,17
11 0,50 0,06 | 024 | 0,05 | 0,00 | 0,00 0,85
12 0,31 005 | 0,19 | 0,04 | 0,00 | 0,00 0,59
13 0,19 004 | 015 | 0,03 | 0,00 | 0,00 0,41
14 0,12 0,03 | 0,11 | 0,03 | 0,00 | 0,00 0,29
15 0,00 0,02 | 0,09 | 0,02 | 0,00 | 0,00 0,13
16 0,00 0,02 | 0,07 | 0,02 | 0,00 | 0,00 0,10
17 0,00 001 | 005 | 0,01 | 0,00 | 0,00 0,08
18 0,00 001 | 004 | 0,01 | 0,00 | 0,00 0,06
19 0,00 0,01 | 0,03 | 0,01 | 0,00 | 0,00 0,05
20 0,00 0,01 | 0,03 | 0,01 | 0,00 | 0,00 0,04
21 0,00 0,00 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,03
22 0,00 0,00 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,02

Siste produksjonsar: 14




Tabell A.5 - Gassproduksjon, utfall 2A

Utfall 2A - Gassproduksjon [GSm?®/ar]

Ar o) P M N E Y Sum
1 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
2 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
3 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,15 | 0,42 | 0,57
4 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,15 | 0,42 | 0,57
5 0,29 063 | 053 | 0,58 | 0,15 | 0,42 | 2,61
6 0,29 0,63 | 053 | 0,58 | 0,06 | 0,22 | 2,31
7 0,29 0,63 | 053 | 0,58 | 0,02 | 0,09 | 2,15
8 0,29 0,63 | 053 | 0,58 | 0,01 | 0,04 | 2,08
9 0,22 0,63 | 053 | 0,58 | 0,00 | 0,00 | 1,97
10 014 | 0,63 | 053 | 0,58 | 0,00 | 0,00 | 1,88
11 0,09 059 | 050 | 0,54 | 0,00 | 0,00 | 1,71
12 005 | 046 | 0,39 | 0,42 | 0,00 | 0,00 | 1,32
13 003 | 0,36 | 0,30 | 0,33 | 0,00 | 0,00 | 1,02
14 0,02 0,28 | 0,23 | 0,26 | 0,00 | 0,00 | 0,79
15 000 | 0,22 | 0,18 | 0,20 | 0,00 | 0,00 | 0,60
16 000 | 0,17 | 0,14 | 0,16 | 0,00 | 0,00 | 0,47
17 000 | 0,13 | 0,11 | 0,22 | 0,00 | 0,00 | 0,36
18 0,00 | 0,10 | 0,09 | 0,09 | 0,00 | 0,00 | 0,28
19 0,00 | 0,08 | 0,07 | 0,07 | 0,00 | 0,00 | 0,22
20 0,00 | 0,06 | 0,05 | 0,06 | 0,00 | 0,00 | 0,17
21 0,00 | 0,05 | 0,04 | 0,04 | 0,00 | 0,00 | 0,13
22 0,00 | 0,04 | 0,03 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,10

Siste produksjonsar: 14

VI




Tabell A.6 - Oljeproduksjon, utfall 2B/2C

Utfall 2B/2C - Oljeproduksjon [MSm?®/ar]

Ar o) P M N E Y Sum
1 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
2 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
3 0,00 | 0,00 | 0,26 | 0,00 | 0,00 | 0,42 | 0,68
4 0,00 | 0,00 | 026 | 0,06 | 0,00 | 0,42 | 0,74
5 1,67 | 006 | 026 | 0,06 | 0,34 | 042 | 2,82
6 1,67 | 006 | 026 | 0,06 | 0,34 | 0,22 | 2,61
7 1,67 | 006 | 026 | 0,06 | 0,34 | 0,09 | 2,49
8 1,67 | 006 | 026 | 0,06 | 0,14 | 0,04 | 2,23
9 1,27 | 006 | 024 | 0,06 | 0,05 | 0,00 | 1,68
10 079 | 006 | 0,19 | 0,05 | 0,02 | 0,00 | 1,12
11 050 | 0,06 | 0,15 | 0,04 | 0,00 | 0,00 | 0,74
12 031 | 005 | 0,11 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,50
13 0,19 | 0,04 | 0,09 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,34
14 0,12 | 0,03 | 0,07 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,24
15 0,00 | 0,02 | 0,06 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,09
16 0,00 | 0,02 | 0,04 | 0,01 | 0,00 | 0,00 | 0,07
17 0,00 | 001 | 0,03 | 0,01 | 0,00 | 0,00 | 0,06
18 0,00 | 001 | 0,03 | 0,01 | 0,00 | 0,00 | 0,04
19 0,00 | 001 | 0,02 | 0,01 | 0,00 | 0,00 | 0,03
20 0,00 | 001 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,03
21 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,01
22 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00

Siste produksjonsar: 13

Vil




Tabell A.7 - Gassproduksjon, utfall 2B/2C

Utfall 2B/2C - Gassproduksjon [GSm?3/ar]

Ar o) P M N E Y Sum
1 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
2 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
3 0,00 | 0,00 | 0,53 | 0,00 | 0,00 | 0,42 | 0,95
4 0,00 | 0,00 | 053 | 0,58 | 0,00 | 0,42 | 1,53
5 0,29 0,63 | 053 | 0,58 | 0,15 | 0,42 | 2,61
6 0,29 0,63 | 053 | 0,58 | 0,15 | 0,22 | 2,40
7 0,29 0,63 | 053 | 0,58 | 0,15 | 0,09 | 2,28
8 0,29 0,63 | 053 | 0,58 | 0,06 | 0,04 | 2,14
9 0,22 0,63 | 050 | 0,58 | 0,02 | 0,00 | 1,95
10 014 | 0,63 | 0,39 | 054 | 0,01 | 0,00 | 1,71
11 0,09 059 | 0,30 | 0,42 | 0,00 | 0,00 | 1,40
12 005 | 046 | 0,23 | 0,33 | 0,00 | 0,00 | 1,08
13 003 | 0,36 | 0,18 | 0,26 | 0,00 | 0,00 | 0,83
14 0,02 0,28 | 0,14 | 0,20 | 0,00 | 0,00 | 0,64
15 000 | 0,22 | 0,11 | 0,16 | 0,00 | 0,00 | 0,48
16 0,00 | 0,17 | 0,09 | 0,12 | 0,00 | 0,00 | 0,38
17 0,00 | 0,13 | 0,07 | 0,09 | 0,00 | 0,00 | 0,29
18 0,00 | 0,10 | 0,05 | 0,07 | 0,00 | 0,00 | 0,23
19 0,00 | 0,08 | 0,04 | 0,06 | 0,00 | 0,00 | 0,18
20 0,00 | 0,06 | 0,03 | 0,04 | 0,00 | 0,00 | 0,14
21 0,00 | 0,05 | 0,00 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,08
22 0,00 | 0,04 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,04

Siste produksjonsar: 13

VIl




Tabell A.8 — Olje- og gassproduksjon, utfall 3A

Utfall 3A - Oljeproduksjon [MSm?/ar]

Utfall 3A - Gassproduksjon [GSm?®/ar]

Ar S L J Sum | Ar S L J Sum
1 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 1 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
2 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 2 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
3 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 3 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00
4 2,61 0,00 | 0,00 | 2,61 | 4 0,48 | 0,00 | 0,00 | 048
5 2,61 0,22 | 0,12 | 2,95 5 048 | 1,40 | 043 | 231
6 2,61 0,22 | 0,12 | 2,95 6 048 | 1,40 | 043 | 231
7 2,61 0,22 | 0,12 | 2,95 7 048 | 1,40 | 0,43 | 231
8 2,50 022 | 0,12 | 2,83 8 046 | 1,40 | 043 | 2,28
9 1,68 0,22 | 0,12 | 2,02 9 0,31 | 1,40 | 0,43 | 2,13
10 1,13 022| 012 | 1,47 | 10 | 021 | 1,40 | 0,43 | 2,03
11 0,76 021 011 | 1,08 | 11 | 0,14 | 1,30 | 040 | 1,84
12 0,52 016 | 0,08 | 0,76 | 12 | 0,10 | 1,02 | 031 | 1,42
13 0,35 0,13 | 0,07 | 054 | 13 | 006 | 0,79 | 0,24 | 1,10
14 0,23 0,10 | 0,05 | 0,38 | 14 | 004 | 062 | 0,19 | 0,85
15 0,16 0,08| 004 | 0,27 | 15 | 003 | 048 | 0,15 | 0,66
16 0,00 0,06 | 0,03 | 0,09 | 16 | 000 | 037 | 011 | 0,49
17 0,00 0,05| 0,02 | 0,07 | 17 | 000 | 0,29 | 0,09 | 0,38
18 0,00 0,04 | 0,02 | 0,05 | 18 | 0,00 | 0,23 | 0,07 | 0,30
19 0,00 0,03| 0,01 | 0,04 | 19 | 000 | 0,18 | 0,05 | 0,23
20 0,00 0,02| 0,01 | 0,03 | 20 | 0,00 | 0,14 | 0,04 | 0,18
21 0,00 0,02| 0,01 | 0,03 | 21 | 000 | 011 | 003 | 0,14
22 0,00 0,01| 001 | 0,02 | 22 | 0,00 | 0,08 | 003 | 0,111

Siste produksjonsar: 14




Tabell A.9 — Olje- og gassproduksjon, utfall 3B

Utfall 3B - Oljeproduksjon [MSm?/ar]

Utfall 3B - Gassproduksjon [GSm?/ar]

Ar S L J Sum

Ar S L J Sum

0,00 0,00 0,00 0,00
0,00 0,00 0,00 0,00
0,00 0,00 0,00 0,00
2,61 0,00 0,12 2,73
2,61 0,22 0,12 2,95
2,61 0,22 0,12 2,95
2,61 0,22 0,12 2,95
2,50 0,22 0,12 2,83
1,68 0,22 0,12 2,02
10 | 1,13 0,22 0,11 1,46
11| 0,76 0,21 0,08 1,06
12 | 0,52 0,16 0,07 0,74
13| 0,35 0,13 0,05 0,52
14 | 0,23 0,10 0,04 0,37

OoOoO~NoO ol WN -

0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
0,48 | 0,00 | 043 0,91
0,48 1,40 | 0,43 2,31
0,48 1,40 | 0,43 2,31
0,48 1,40 | 0,43 2,31
0,46 1,40 | 0,43 2,28
0,31 1,40 | 0,43 2,13
10 | 0,21 1,40 | 0,40 2,00
11| 0,14 | 1,30 | 0,31 1,76
12 | 0,10 1,02 | 0,24 1,35
13| 0,06 | 0,79 | 0,19 1,04
14 | 004 | 0,62 | 0,15 0,81

O©CoOoO~NOoO O WDN P

15| 0,16 0,08 0,03 0,27
16 | 0,00 0,06 0,02 0,08
17 | 0,00 0,05 0,02 0,07
18 | 0,00 0,04 0,01 0,05
19 | 0,00 0,03 0,01 0,04
20 | 0,00 0,02 0,01 0,03
21 | 0,00 0,02 0,01 0,02
22 | 0,00 0,01 0,00 0,01

15| 0,03 | 0,48 | 0,11 0,62
16 | 0,00 | 0,37 | 0,09 0,46
17 | 0,00 | 0,29 | 0,07 0,36
18 | 0,00 | 0,23 | 0,05 0,28
19 | 0,00 | 0,18 | 0,04 0,22
20 | 0,00 | 0,24 | 0,03 0,17
21 | 0,00 | 0,11 | 0,03 0,13
22 | 0,00 | 0,08 | 0,00 0,08

Siste produksjonsar: 14




Tabell A.10 - Oljeproduksjon, 4A/4B/4C

Utfall 4A/4B/4C - Oljeproduksjon [MSm?®/ar]

Ar V T G H K B A E Sum
1 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
2 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
3 0,71 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,71
4 0,71 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,71 | 1,37 | 0,17 | 0,00 2,96
5 0,71 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,71 | 1,37 | 0,17 | 0,34 3,30
6 0,56 079 | 005 | 0,12 | 0,71 | 1,37 | 0,17 | 0,34 4,11
7 0,28 0,79 | 0,05 | 0,12 | 056 | 1,37 | 0,17 | 0,34 3,68
8 0,14 0,79 | 0,05 | 0,12 | 0,28 | 0,90 | 0,17 | 0,14 2,59
9 0,07 0,65 | 0,05 | 0,12 | 0,14 | 0,54 | 0,17 | 0,05 1,80
10 0,04 0,34 | 0,05 | 0,12 | 0,07 | 0,32 | 0,16 | 0,02 1,13
11 0,00 0,18 | 0,05 | 0,12 | 0,04 | 0,19 | 0,12 | 0,00 0,70
12 0,00 0,09 | 0,05 | 0,11 | 0,00 | 0,12 | 0,10 | 0,00 0,47
13 0,00 0,05 | 0,04 | 0,09 | 0,00 | 0,07 | 0,08 | 0,00 0,32
14 0,00 0,00 | 0,03 | 0,07 | 0,00 | 0,00 | 0,06 | 0,00 0,15
15 0,00 0,00 | 0,02 | 0,05 | 0,00 | 0,00 | 0,05 | 0,00 0,12
16 0,00 0,00 | 0,02 | 0,04 | 0,00 | 0,00 | 0,04 | 0,00 0,09
17 0,00 0,00 | 0,01 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,03 | 0,00 0,07
18 0,00 0,00 | 0,01 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,02 | 0,00 0,06
19 0,00 0,00 | 0,01 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,02 | 0,00 0,04
20 0,00 0,00 | 0,01 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,01 | 0,00 0,03
21 0,00 0,00 | 0,00 | 0,01 | 0,00 | 0,00 | 0,01 | 0,00 0,03
22 0,00 0,00 | 0,00 | 0,01 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,01
23 0,00 0,00 | 0,00 | 0,01 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,01

Siste produksjonsar: 13

Xl




Tabell A.11 - Gassproduksjon, utfall 4A/4B/4C

Utfall 4A/4B/AC - Gassproduksjon [GSm?®/ar]
Ar Vv T | G H K B A E Sum
1 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
2 0,00 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
3 0,20 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,20
4 0,20 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,24 | 0,45 | 0,53 | 0,00 1,42
5 0,20 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,24 | 0,45 | 0,53 | 0,15 1,56
6 0,16 0,14 | 0,16 | 0,40 | 0,24 | 0,45 | 0,53 | 0,15 2,23
7 0,08 0,14 | 0,26 | 0,40 | 0,19 | 0,45 | 0,53 | 0,15 2,10
8 0,04 0,14 | 0,16 | 0,40 | 0,09 | 0,30 | 0,53 | 0,06 1,73
9 0,02 0,12 | 0,16 | 0,40 | 0,05 | 0,18 | 0,53 | 0,02 1,48
10 0,01 0,06 | 0,16 | 0,40 | 0,02 | 0,21 | 0,49 | 0,01 1,27
11 0,00 0,03 016 | 040 | 0,01 | 0,06 | 0,39 | 0,00 1,06
12 0,00 0,02 015 | 0,37 | 0,00 | 0,04 | 0,30 | 0,00 0,88
13 0,00 001]012] 0,29 | 0,00 | 0,02 | 0,23 | 0,00 0,67
14 0,00 0,00 | 0,09 | 0,23 | 0,00 | 0,00 | 0,28 | 0,00 0,50
15 0,00 0,00 | 0,07 | 0,18 | 0,00 | 0,00 | 0,24 | 0,00 0,39
16 0,00 0,00 | 0,06 | 0,14 | 0,00 | 0,00 | 0,11 | 0,00 0,30
17 0,00 0,00 | 0,04 | 0,11 | 0,00 | 0,00 | 0,09 | 0,00 0,24
18 0,00 0,00 | 0,03 | 0,08 | 0,00 | 0,00 | 0,07 | 0,00 0,18
19 0,00 0,00 | 0,03 | 0,07 | 0,00 | 0,00 | 0,05 | 0,00 0,14
20 0,00 0,00 | 0,02 | 0,05 | 0,00 | 0,00 | 0,04 | 0,00 0,11
21 0,00 0,00 | 0,02 | 0,04 | 0,00 | 0,00 | 0,03 | 0,00 0,09
22 0,00 0,00 | 0,01 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,04
23 0,00 0,00 0,01 ] 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 0,03

Siste produksjonsar: 13

Xl




A.3 Input til kontantstrammer

Tabell A.12 - KPI (SSB,13.02.2018)

2018 prognose: 2 %
Prisindeks
Ar | Arsgjennomsnitt | til 2018-
NOK
2000 75,500 1,425
2001 77,700 1,385
2002 78,700 1,367
2003 80,700 1,333
2004 81,000 1,329
2005 82,300 1,308
2006 84,200 1,278
2007 84,800 1,269
2008 88,000 1,223
2009 89,900 1,197
2010 92,100 1,168
2011 93,300 1,153
2012 93,900 1,146
2013 95,900 1,122
2014 97,900 1,099
2015 100,000 1,076
2016 103,600 1,039
2017 105,500 1,020
2018 107,610 1,000

Tabell A.13 - Kostnadsjustering og kroneverdi

) _ Kroneomregning Total arlig
Ar Kostnadsjustering _ _
(NOK-17 til NOK-18) endring
2017 1,000 1,020 1,020
2018 1,020 1,020 1,040
2019 1,040 1,020 1,061
2020 1,061 1,020 1,082
2021 1,082 1,020 1,104
2022 1,104 1,020 1,126
2023 1,126 1,020 1,149
2024 1,149 1,020 1,172
2025 1,172 1,020 1,195
2026 2> 1,195 1,020 1,219

X1



Drifts- og modifikasjonskostnadene i tabell A.14 er inkludert i kontantstrammene vist videre i
kapittelet.

Tabell A.14 - Drifts- og modifikasjonskostnader, P1 (OD, 2018)

Drifts- og modifikasjonskostnader, P1
Ar | Driftskostnader | Modifikasjoner
0 719,70
1 0 734,10
2 0

3 0

4 0

5 62,06752476

6 0 1360,39
7 0 1360,39
8 0 1360,39
9 391,025406 1360,39
10 40,3438911 1360,39
11 0 1360,39
12 0 1360,39
13 62,06752476 1360,39
14 46,55064357 1360,39
15 0 1360,39
16 0 1360,39
17 62,06752476 1360,39
18 0 1360,39
19 204,8228317 1360,39
20 0 1360,39
21 62,06752476 1360,39
22 0 1360,39
23 0 1360,39

Modifikasjonskostnaden i ar 0 og 1 er tilknytning av en balkong, og gjelder kun for utfall 3 og
4. Disse kostnadene er ikke tatt med for utfall 1 og utfall 2.

e Modifikasjonskostnaden i ar O tilfaller utfall 4A/4B/4C
e Modifikasjonskostnaden i ar 1 tilfaller utfall 3A/3B

XV



Tabell A.15 - Prisprognose olje

Prognose ""X'": Oljepris

[USD/bbl] [NOK/Sm?]

Ar Hay Basis Lav Hoy Basis Lav
2018 74,40 54,00 33,60 3660,35 2656,71 1653,06
2019 79,81 59,00 38,19 3926,51 2902,70 1878,88
2020 90,20 68,98 47,76 4437,68 3393,70 2349,71
2021 92,01 70,36 48,71 4526,73 3461,59 2396,45
2022 93,85 71,77 49,69 4617,26 3530,96 2444,66
2023 95,73 73,20 50,68 4709,75 3601,31 2493,37
2024 97,64 74,67 51,69 4803,72 3673,63 2543,06
2025 99,59 76,16 52,73 4899,66 3746,94 2594,22
2026 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2027 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2028 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2029 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2030 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2031 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2032 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2033 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2034 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2035 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2036 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2037 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2038 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2039 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2040 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2041 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2042 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2043 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2044 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2045 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2046 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2047 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2048 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2049 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2050 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2051 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2052 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2053 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88
2054 101,58 77,68 53,78 4997,56 3821,72 2645,88

XV




Tabell A.16 - Prisprognose gass

Prognose " X": Gasspris

[USD/1000 cf] [NOK/Sm3]

Ar Hoy Basis Lav Hoy Basis Lav
2018 3,60 3,08 2,55 994,42 850,78 704,38
2019 3,66 3,12 2,59 1010,99 861,83 715,43
2020 4,10 3,55 3,01 1132,53 980,61 831,45
2021 4,18 3,62 3,07 1154,63 999,94 848,02
2022 4,26 3,70 3,13 1176,73 1022,04 864,59
2023 4,35 3,77 3,19 1201,59 1041,38 881,17
2024 4,44 3,85 3,25 1226,45 1063,48 897,74
2025 4,53 3,92 3,32 1251,31 1082,81 917,08
2026 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2027 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2028 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2029 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2030 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2031 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2032 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2033 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2034 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2035 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2036 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2037 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2038 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2039 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2040 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2041 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2042 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2043 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2044 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2045 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2046 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2047 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2048 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2049 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2050 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2051 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2052 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2053 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41
2054 4,62 4,00 3,39 1276,17 1104,91 936,41

XVI




A.4 Kontantstrgmmer

Tabell A.17 - NNV utfall 1

Kontantstrgmmer - Utfall 1
1A [MNOK-18] 1B [MNOK-18]
Uten prod. | Siste Uten prod. | Siste
Ar  |stopp prod.ar: 13 | stopp prod.ar: 13
1 -382,43 -382,43 -382,43 -382,43
2 -1591,71| -1591,71| -1585,74| -1585,74
3 -4491,12| -4491,12| -4460,66| -4460,66
4 -4326,52| -4326,52| -4301,66| -4301,66
5 13432,77| 13432,77| 13433,97| 13433,97
6 14232,31| 14232,31| 14233,52| 14233,52
7 13044,75| 13044,75| 13045,95| 13045,95
8 15491,58 | 15491,58| 15492,79| 15492,79
9 14900,19| 14900,19| 14901,39| 14901,39
10 10539,14| 10539,14| 10540,34| 10540,34
11 6938,53 6938,53 6939,73 6939,73
12 2975,73| 2975,73| 2976,93| 2976,93
13 712,48 712,48 713,69 713,69
14 -747,10| -3362,80 -745,89| -3356,09
15 -3057,01 0,00| -3050,30 0,00
16 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV = 36296,09| 36372,49| 36343,38| 3641954
IRR = 71,54 % 71,80 %

XVII




Tabell A.18 - NNV utfall 2

Kontantstrgmmer - Utfall 2

2A [MNOK-18]

2B [MNOK-18]

2C [MNOK-18]

Uten prod. | Siste Uten prod. | Siste Uten prod. | Siste
Ar |[stopp prod.ar: 14 | stopp prod.ar: 13 | stopp prod.ar: 13
0 0,00 0,00 -292,76 -292,76 -315,73 -315,73
1 -762,03 -762,03| -2032,56| -2032,56| -2149,68| -2149,68
2 -1939,85| -1939,85| -3113,14| -3113,14| -3072,99| -3072,99
3 -2699,87| -2699,87| -1389,57| -1389,57 -702,05 -702,05
4 -1545,56| -1545,56 725,00 725,00 1285,08 1285,08
5 12661,00| 12661,00| 12659,80| 12659,80| 12682,35| 12682,35
6 9566,11 9566,11| 10410,08| 10410,08| 10432,63| 10432,63
7 8619,33 8619,33 9817,55 9817,55 9840,10 9840,10
8 8235,65 8235,65 8723,86 8723,86 8746,41 8746,41
9 5726,11 5726,11 5994,13 5994,13 6016,68 6016,68
10 4567,27 4567,27 4177,10 4177,10 4199,65 4199,65
11 3250,59 3250,59 2377,02 2377,02 2399,57 2399,57
12 1884,99 1884,99 1332,36 1332,36 1354,91 1354,91
13 869,72 869,72 438,92 438,92 461,47 461,47
14 211,81 211,81 -124,08| -2001,75 -101,53| -1954,09
15 -1446,75| -1995,04| -1708,70 0,00| -1644,51 0,00
16 -644,35 0,00 -848,69 0,00 -852,30 0,00
17 -892,29 0,00 -1051,75 0,00| -1055,37 0,00
18 -975,03 0,00 -1099,53 0,00| -1103,15 0,00
19 -1292,67 0,00 -1389,93 0,00| -1393,55 0,00
20 -1175,74 0,00 -1251,78 0,00 -1255,39 0,00
21 -1306,28 0,00 -1846,40 0,00| -1872,05 0,00
22 -1297,56 0,00 -223,67 0,00| -1582,85 0,00
23 -954,05 0,00 -245,32 0,00 -238,61 0,00
24 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV = 20610,76| 22293,46| 21288,39| 22996,77| 21874,72| 23830,78
IRR = 66,03 % 54,23 % 56,44 %

XVII




Tabell A.19 - NNV utfall 3

Kontantstrgmmer - Utfall 3

3A [MNOK-18]

3B [MNOK-18]

Uten prod. | Siste Uten prod. | Siste
Ar |[stopp prod.ar: 14 | stopp prod.ar: 14
1 -1720,18| -1720,18| -1943,22| -1943,22
2 -5860,55| -5860,55| -6755,59| -6755,59
3 -8344,40| -8344,40| -8036,20| -8036,20
4 6242,34 6242,34 8039,55 8039,55
5 12737,76 | 12737,76| 12740,31| 12740,31
6 11439,44| 11439,44| 11441,99| 11441,99
7 11439,44| 11439,44| 11441,99| 11441,99
8 10990,53| 10990,53| 10993,08| 10993,08
9 7454,05 7454,05 7456,59 7456,59
10 5684,49 5684,49 5630,69 5630,69
11 4092,12 4092,12 3919,33 3919,33
12 2495,29 2495,29 2361,34 2361,34
13 1290,34 1290,34 1186,65 1186,65
14 483,65 483,65 403,54 403,54
15 -64,38| -3524,11 -126,14| -3507,33
16 -2882,46 0,00 -2929,90 0,00
17 -949,00 0,00 -985,29 0,00
18 -1028,57 0,00 -1056,18 0,00
19 -1343,74 0,00 -1364,59 0,00
20 -1224,89 0,00 -1240,47 0,00
21 -1353,93 0,00 -1365,40 0,00
22 -1344,05 0,00 -1628,43 0,00
23 -1346,77 0,00| -1047,70 0,00
24 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV = | 23641,18| 25216,41| 23907,01| 25545,78
IRR = 43,97 % 43,58 %

XIX




Tabell A.20 - NNV utfall 4

Kontantstrgmmer - Utfall 4

4A [MNOK-18]

4B [MNOK-18]

4C [MNOK-18]

Uten prod. | Siste Uten prod. | Siste Uten prod. | Siste
Ar |[stopp prod.ar: 13 | stopp prod.ar: 13 | stopp prod.ar: 13
0 -937,53 -937,53 -937,53 -937,53 -934,66 -934,66
1 -2126,66| -2126,66| -2153,01| -2153,01| -2112,02| -2112,02
2 -6086,71| -6086,71| -6221,11| -6221,11| -6074,77| -6074,77
3 -2429,49| -2429,49| -2539,16| -2539,16| -2430,45| -2430,45
4 8604,31 8604,31 8599,00 8599,00 8603,34 8603,34
5 11015,63| 11015,63| 11010,21| 11010,21| 11014,63| 11014,63
6 15618,50| 15618,50| 15613,08| 15613,08| 15617,85| 15617,85
7 13819,47| 13819,47| 13814,05| 13814,05| 13819,44| 13819,44
8 9452,46 9452,46 9447,04 9447,04 9452,74 9452,74
9 5904,02 5904,02 5898,60 5898,60 5904,46 5904,46
10 3543,91 3543,91 3538,49 3538,49 3544,43 3544,43
11 1447,10 1447,10 1441,68 1441,68 1450,46 1450,46
12 627,35 627,35 635,70 635,70 627,35 627,35
13 130,28 130,28 121,85 121,85 130,28 130,28
14 -1793,36| -2214,88| -1840,35| -2261,87| -1793,36| -2214,88
15 -644,18 0,00 -644,18 0,00 -644,18 0,00
16 -825,01 0,00 -825,01 0,00 -825,01 0,00
17 -1024,40 0,00 -1024,40 0,00| -1024,40 0,00
18 -1074,64 0,00| -1074,64 0,00f -1074,64 0,00
19 -1366,95 0,00 -1366,95 0,00| -1366,95 0,00
20 -1230,29 0,00| -1230,29 0,00| -1230,29 0,00
21 -1345,47 0,00 -1345,47 0,00| -1345,47 0,00
22 -1758,85 0,00 -1758,85 0,00| -1758,85 0,00
23 -1351,19 0,00 -1351,19 0,00| -1351,19 0,00
24 -453,57 0,00 -453,57 0,00 -453,57 0,00
25 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV = | 25385,55| 27658,13| 25160,35| 27432,93| 25407,24| 27679,82
IRR = 50,95 % 50,22 % 51,06 %

XX




Tabell A.21 - Sensitiviteter, utfall 1B

Sensitivitet (NNV 7%) IRR [MNOK-18], utfall 1B

Ar CAPEX CAPEX OPEX OPEX Volum: P90
(+20%) (-20 %) (+30%) (-30%) )

1 -458,92 -305,95 -382,43 -382,43 -382,43

2 -1902,88 -1268,59 -1585,74 -1585,74 -1585,74

3 -5728,99 -3192,32 -4465,19 -4456,12 -5728,08

4 -5545,54 -3057,77 -4306,29 -4297,03 -5593,88

5 13185,83 13682,11 13356,93 13511,01 5365,05

6 14007,57 14459,46 13733,90 14733,14 4809,53

7 12701,00 13390,90 12546,33 13545,57 4018,03

8 15328,59 15656,98 14980,29 16005,28 4752,24
9 14901,39 14901,39 14384,25 15418,53 3251,10
10 10540,34 10540,34 10023,20 11057,48 1962,91
11 6939,73 6939,73 6422,59 7456,87 376,95
12 2976,93 2976,93 2459,79 3494,07 -3356,09
13 713,69 713,69 196,55 1230,83 0,00
14 -3356,09 -3356,09 -3356,09 -3050,30 0,00
15 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV= 33994,61| 38844,46 34 592,19 38 343,68 2 503,93
IRR = 60 % 88 % 71% 73 % 16 %
Stopp 13 13 13 13 11

. Oljepris: Oljepris: Disk. Disk.

Ar | Volum: P10 Lav Hay Faktor 10% | Faktor 4%
1 -382,43 -382,43 -382,43 -382,43 -382,43
2 -1585,74 -1585,74 -1585,74 -1585,74 -1585,74

3 -2857,37 -5005,72 -3916,97 -4460,66 -4460,66

4 -2667,02 -4856,03 -3746,13 -4301,66 -4301,66

5 20667,88 8824,29 18046,88 13433,97 13433,97

6 18819,48 8965,83 19504,29 14233,52 14233,52

7 17094,00 7948,11 18146,53 13045,95 13045,95

8 20101,70 9880,43 21107,74 15492,79 15492,79
9 23452,25 9543,60 20261,50 14901,39 14901,39
10 17925,88 6698,31 14383,94 10540,34 10540,34
11 13536,98 4235,43 9645,15 6939,73 6939,73
12 7617,84 1509,08 4445,38 2976,93 2976,93
13 3609,91 -3356,09 1494,02 713,69 713,69
14 1146,73 0,00 -3356,09 -3356,09 -3356,09
15 -2885,74 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV= 62112,76| 19034,94 53 760,66 26 624,81 50 225,30
IRR = 106 % 48 % 92 % 72 % 72%
Stopp 14 12 13 13 13
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Tabell A.22 - Sensitiviteter, utfall 2C

Sensitivitet (NNV 7% [MNOK-18]), utfall 2C

Ar CAPEX CAPEX OPEX OPEX Volum: P90
(+20%) (-20 %) (+30%) (-30%) )

0 -378,87 -252,58 -315,73 -315,73 -315,73

1 -2579,62 -1719,74 -2149,68 -2149,68 -2149,68

2 -3687,59 -2458,40 -3072,99 -3072,99 -2216,35

3 -1491,17 87,07 -725,68 -678,42 -2608,79

4 731,70 1838,45 1251,47 1318,68 -1185,43

5 12682,35 12682,35 12609,02 12755,67 5325,98

6 10432,63 10432,63 9951,19 10914,07 3712,21

7 9840,10 9840,10 9358,66 10321,54 3515,75

8 8746,41 8746,41 8264,97 9227,85 2638,58

9 6016,68 6016,68 5539,96 6493,40 427,91
10 4199,65 4199,65 3722,92 4676,37 91,58
11 2399,57 2399,57 1927,53 2871,61 -481,25
12 1354,91 1354,91 882,87 1826,95 0,00
13 461,47 461,47 -1954,09 933,51 0,00
14 -1954,09 -1954,09 0,00 370,50 0,00
15 0,00 0,00 0,00 -1954,09 0,00
NNV= 22 142,60 25 518,96 22 052,83 25 726,78 2 246,62
IRR = 48 % 68 % 55 % 58 % 16 %
Stopp 13 13 12 14 10

. Oljepris: Oljepris: Disk. Disk.

Ar | Volum: P10 Lav Hay Faktor 10% | Faktor 4%
0 -315,73 -315,73 -315,73 -315,73 -315,73

1 -2149,68 -2149,68 -2149,68 -2149,68 -2149,68

2 -3072,99 -3072,99 -3072,99 -3072,99 -3072,99

3 1666,53 -1626,97 219,90 -702,05 -702,05

4 4383,57 182,73 2391,66 1285,08 1285,08

5 21210,73 8930,47 16441,42 12682,35 12682,35

6 18156,54 6953,46 13918,43 10432,63 10432,63
7 17062,99 6530,78 13155,71 9840,10 9840,10

8 15050,22 5764,53 11734,18 8746,41 8746,41

9 12841,64 3706,39 8332,36 6016,68 6016,68
10 9469,41 2596,79 5807,22 4199,65 4199,65
11 6364,51 1290,17 3512,84 2399,57 2399,57
12 4285,01 582,80 2129,99 1354,91 1354,91
13 2623,74 -1954,09 1007,68 461,47 461,47
14 1493,50 0,00 287,99 -1954,09 -1954,09
15 696,13 0,00 -1954,09 0,00 0,00
16 105,27 0,00 0,00 0,00 0,00
17 -1954,09 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV= 52 540,94 12 752,32 35 047,67 17 653,45 32 364,93
IRR = 87 % 39 % 70 % 56 % 56 %
Stopp 17 13 15 14 14
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Tabell A.23 - Sensitiviteter, utfall 3B

Sensitivitet (NNV 7%) og IRR [MNOK-18], utfall 3B

CAPEX

CAPEX

OPEX

OPEX

Ar | 2006 | (209%) | (+30%) | (:3096) | Volum:P9O
1 -2185,04 -1701,39 -1943,22 -1943,22 -1943,22

2 -8106,71 -5404,47 -6755,59 -6755,59 -6755,59

3 -9643,44 -6428,96 -8036,20 -8036,20 -8036,20

4 7549,24 8529,85 7966,41 8112,68 4541,06

5 12740,31 12740,31 12630,08 12779,28 7446,64

6 11441,99 11441,99 10923,64 11889,07 6148,32

7 11441,99 11441,99 10923,64 11889,07 6148,32

8 10993,08 10993,08 10474,73 11440,17 4763,04

9 7456,59 7456,59 6938,24 7903,68 2290,70
10 5630,69 5630,69 5112,34 6077,78 1298,68
11 3919,33 3919,33 3400,98 4366,42 406,52
12 2361,34 2361,34 1842,99 2808,42 -1329,99
13 1186,65 1186,65 668,29 1633,73 0,00
14 403,54 403,54 -3507,33 850,62 0,00
15 -3507,33 -3507,33 0,00 320,95 0,00
16 0,00 0,00 0,00 -3507,33 0,00
NNV= 23 021,66 28 069,91 23 434,24 27 472,17 5472,26
IRR = kr 0,36 kr 0,53 kr 0,42 kr 0,45 kr 0,19
Stopp 14 14 13 15 11

i Oljepris: Oljepris: Disk. Disk.

Ar | Volum: P10 Lav Hay Faktor 10% | Faktor 4%
1 -1943,22 -1943,22 -1943,22 -1943,22 -1943,22

2 -6755,59 -6755,59 -6755,59 -6755,59 -6755,59
3 -8036,20 -8036,20 -8036,20 -8036,20 -8036,20

4 11826,61 4746,37 11335,23 8039,55 8039,55
5 19215,78 8883,98 16603,01 12740,31 12740,31
6 17917,46 7585,65 15304,69 11441,99 11441,99
7 17917,46 7585,65 15304,69 11441,99 11441,99
8 17935,83 7276,84 14715,64 10993,08 10993,08
9 14351,24 4721,96 10197,13 7456,59 7456,59
10 11582,29 3571,44 7695,48 5630,69 5630,69
11 8864,60 2381,76 5461,75 3919,33 3919,33
12 6135,11 1260,32 3466,10 2361,34 2361,34
13 4063,27 394,16 1982,01 1186,65 1186,65
14 2594,76 -3507,33 979,16 403,54 403,54
15 1542,38 0,00 292,64 -3507,33 -3507,33
16 -712,89 0,00 -3507,33 0,00 0,00
NNV= 53 567,11 11 894,11 39 357,86 18 439,30 35 486,41
IRR = 63 % 28 % 57 % 44 % 44 %
Stopp 15 13 15 14 14

XX




Tabell A.24 - Sensitiviteter, utfall 4C

Sensitivitet (NNV 7% [MNOK-18]), utfall 4C

Ar CAPEX CAPEX OPEX OPEX Volum: P90
(+20%) (-20 %) (+30%) (-30%) )

0 -977,65 -891,67 -934,66 -934,66 -934,66

1 -2534,42 -1689,61 -2112,02 -2112,02 -2112,02

2 -7289,72 -4859,81 -6074,77 -6074,77 -6074,77
3 -3448,63 -1412,27 -2443,45 -2417,44 -3368,84

4 7959,33 9247,35 8528,64 8678,04 201,63
5 10537,49 11491,77 10933,75 11095,51 1499,24

6 15617,85 15617,85 15096,09 16139,60 2281,31

7 13819,44 13819,44 13297,68 14341,20 685,67

8 9452,74 9452,74 8930,98 9974,49 -1939,97
9 5904,46 5904,46 5382,70 6426,21 0,00
10 3544,43 3544,43 3022,68 4066,19 0,00
11 1450,46 1450,46 946,91 1954,00 0,00
12 627,35 627,35 138,26 1116,45 0,00
13 130,28 130,28 -2214,88 619,38 0,00
14 -2214,88 -2214,88 0,00 -2214,88 0,00
NNV= 25 099,01 30 260,62 25 866,70 29 565,40 -7 284,33
IRR = 43 % 61 % 50 % 52 % #NUM!
Stopp 13 13 12 13 7

. Oljepris: Oljepris: Disk. Disk.

Ar | Volum: P10 Lav Hay Faktor 10% | Faktor 4%
0 -934,66 -934,66 -934,66 -934,66 -934,66
1 -2112,02 -2274,13 -2274,13 -2112,02 -2112,02
2 -6074,77 -5523,05 -5523,05 -6074,77 -6074,77
3 -1564,66 -2117,33 413,61 -2430,45 -2430,45
4 17729,29 4560,89 12147,27 8603,34 8603,34
5 21512,60 6850,19 15139,51 11014,63 11014,63
6 30243,35 9825,61 19725,64 15617,85 15617,85
7 28654,78 8303,54 16941,94 13819,44 13819,44
8 23972,72 5769,39 12161,88 9452,74 9452,74
9 17742,22 3231,60 7846,32 5904,46 5904,46
10 12606,17 2021,33 5088,90 3544,43 3544,43
11 7857,18 787,22 2923,32 1450,46 1450,46
12 5607,97 70,93 1558,27 627,35 627,35
13 2908,60 -2214,88 800,81 130,28 130,28
14 1813,63 0,00 -2214,88 -2214,88 -2214,88
15 898,94 0,00 0,00 0,00 0,00
16 -2214,88 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV= 77 621,21 13 141,53 42 199,95 20 559,58 37 420,19
IRR = 83 % 34 % 69 % 51 % 51 %
Stopp 15 12 13 13 13

XXIV




Tabell A.25 - Enhetskostnader, utfall 1B

Utfall 1B: Enhetskostnader [KNOK-18/Sm? o. e.]

Enslig tilknytning
Ar Samordning
Q R F C D E Y
51 0,03{0,03| 0,00/ 0,00{ 0,00| 0,00f 0,07 0,01
6| 0,70{0,64| 1,48 0,00{ 0,00| 0,00| 3,13 0,25
7| 0,70/0,64| 1,48| 0,00/ 0,00| 0,00| 7,45 0,26
81| 0,70|0,64| 1,48 2,73| 0,00| 0,00|17,77 0,24
9| 1,22|1,06| 2,32| 3,52| 3,98| 3,55| 0,00 0,33
10| 1,57/1,35| 3,56| 2,81| 3,18| 2,84| 0,00 0,37
11| 2,45/2,09| 6,64 4,49| 3,09| 2,76| 0,00 0,51
12| 3,95/3,33|12,77| 9,98| 5,69| 6,84| 0,00 0,95
13| 6,66|5,55|25,65(23,21|13,91/18,73| 0,00 1,86
14110,618,74| 0,00|51,04|32,17|48,56| 0,00 3,57
15| 0,00/0,00| 0,00] 0,00] 0,00 0,00] 0,00 0,00
Tabell A.26 - Enhetskostnader, utfall 2C
Utfall 2C: Enhetskostnader [KNOK/Sm? o. e.]
Ar Enslig tilknytning Samordning
©) P M N E Y
510,03| 0,09| 0,08 0,210| 0,13| 0,07 0,01
6 (0,69 1,96| 1,72| 2,13| 2,76| 3,13 0,27
710,69 1,96| 1,72| 2,13| 2,76| 7,45 0,29
8 10,69 1,96| 1,72| 2,13| 6,84|17,77 0,31
9 |1,17| 2,53| 2,37| 2,74|23,06| 0,00 0,48
101,50 2,02| 2,44| 2,35|48,34| 0,00 0,50
11/2,33] 2,10| 3,04 2,93| 0,00| 0,00 0,63
123,73 2,70| 3,90| 3,76| 0,00 0,00 0,86
136,25| 3,62| 5,23| 5,05| 0,00 0,00 1,21
1419,89| 4,59| 6,65| 6,41| 0,00 0,00 1,60
15|0,00| 5,70| 8,25| 7,96| 0,00 0,00 2,37
16|0,00| 7,32(10,59|10,21| 0,00 0,00 3,04
170,00 9,82|14,21(13,71| 0,00| 0,00 4,08
18|0,00|12,0617,44|16,82| 0,00 0,00 5,01
19/0,00|17,81|25,76(24,85| 0,00| 0,00 7,40
200,00/19,87|28,74|27,72| 0,00 0,00 8,25
21(0,00|26,67| 0,00|37,20| 0,00| 0,00 15,53
2210,00/32,74| 0,00] 0,00/ 0,00] 0,00 32,74

XXV




Tabell A.27 - Enhetskostnader, utfall 3B

Utfall 3B: Enhetskostnader [KNOK/Sm? o. e.]
Ar I;nsllgtlLIknytnlgg Samordning
5(002| 004 | 0,11 0,01

6 (044 | 084 | 251 0,26
71044] 084 | 251 0,26

8 (046 | 084 | 251 0,27
9(088| 1,08 | 3,24 0,42
10| 1,04 | 0,86 | 2,77 0,40
111150 | 0,90 | 3,46 0,48
122,23 | 1,15 4,44 0,65
133,46 | 1,55 | 5,96 0,91
14| 5,07 | 1,97 7,56 1,19
157,28 | 2,44 | 9,38 1,53
16| 0,00 | 3,13 | 12,04 2,49
170,00 | 4,21 | 16,17 3,34
18| 0,00 | 5,16 | 19,84 4,10
190,00 | 7,62 | 29,31 6,05
20| 0,00 | 851 | 32,70 6,75
21| 0,00 | 11,42 | 43,88 9,06
220,00 | 14,01 | 0,00 14,01

Tabell A.28 - Enhetskostnader, utfall 4C

Utfall 4C: Enhetskostnader [KNOK/Sm3 0. e.]

Ar Enslig tilknytning Samordning
V T G H K B A E
5 0,07 0,00 0,00, 0,00 0,07 003| 0,09 0,13 0,01
6 191 146| 6,48 2,62 1,44 0,75 194 2,76 0,21
7 3,76| 146| 648 2,62 1,83 0,75 194 2,76 0,24
8 740 146| 6,48 262 360 1,13| 1,94| 6,84 0,31
9| 18,76| 2,26| 834, 337 911 243| 250| 23,06 0,53
10| 29,53| 346| 6,67 2,69| 14,33| 3,24| 2,14| 48,34 0,58
11 0,00 641| 648, 262| 27,37 525| 267 0,00 0,77
12| 0,00 12,24| 6,94 280| 0,00 875 343 0,00 1,01
13 0,00 2444 931, 3,76| 0,00 1524| 4,60 0,00 1,43
14| 0,00 0,00| 11,82\ 4,77/ 0,00 0,00, 5,84 0,00 2,15
15 0,00f 0,00 1467, 5,93| 0,00 0,00 7,25 0,00 2,67
16| 0,00 0,00| 1883 7,61| 0,00 0,00 931 0,00 3,42
17 0,00f 0,00f 2528, 10,21 0,00 0,00| 12,49| 0,00 4,60
18| 0,00 0,00| 31,03| 12,53| 0,00 0,00/ 15,34 0,00 5,64
19 0,00f 0,00 45,82, 18,51 0,00 0,00| 22,65 0,00 8,33
20| 0,00| 0,00| 51,12| 20,65 0,00/ 0,00f 2527| 0,00 9,30
21 0,00f 0,00 6861, 27,71 0,00 0,00| 33,91| 0,00 12,48
22| 0,00| 0,00| 84,23| 34,02 0,00, 0,00/ 0,00 0,00 24,23

XXVI




Tabell A.29 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 1B

Utfall 1B: Drifts- og modifikasjonskostnader ved samordning [MNOK-18]

Ar Q R F C D E Y
5 2449| 2697| 0,00/ 000/ 000 000] 10,60
6 485,98| 535,11| 230,41 0,00/ 0,00 0,00/108,88
7 509,67 | 561,19 241,64| 0,00 0,00 0,00| 47,89
8 473,83| 521,73| 224,65(121,51| 0,00/ 0,00 18,67
9 478,11| 547,38| 250,88|165,36| 146,15| 163,54| 0,00
10 333,53| 386,39 146,79|185,89| 164,29| 183,84| 0,00
11 28521| 334,33| 105,28|155,85| 226,39| 253,33| 0,00
12 326,69| 387,50 101,14|129,37| 226,79| 188,90| 0,00
13 397,22| 476,77| 103,14(114,00| 190,11| 141,22| 0,00
14 47355| 575,14 0,00| 98,49| 156,25| 103,52| 0,00
15 0,00/ 000 000 000/ 000/ 000 0,00
Sum 3788,29|4352,49 | 1403,92 970,46 | 1109,98 | 1034,34 | 186,06
Sum med 3314,74|3777,36|1403,92 | 871,98 | 953,74| 930,82 186,06
prod. stopp
Tabell A.30 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 2C
Utfall 2C: Drifts- og modifikasjonskostnader ved samordning [MNOK-18]
Ar 0 P M N E Y
5 2252 | 794 | 904 | 730 | 564 9,62
6 533,56 | 188,03 | 214,20 | 173,01 [133,58| 118,00
7 561,86 | 198,00 | 225,56 | 182,19 |140,67 52,12
8 613,30 | 216,13 | 246,21 | 198,87 | 62,03 23,86
9 718,81 | 333,82 | 355,07 | 307,16 | 36,55 0,00
10 462,50 | 343,73 | 284,83 | 29531 | 14,36 0,00
11 370,23 | 411,15 | 284,27 | 294,73 | 0,00 0,00
12 313,86 | 434,56 | 300,46 | 311,51 | 0,00 0,00
13 275,83 | 476,13 | 329,20 | 341,30 | 0,00 0,00
14 227,56 | 489,73 | 338,60 | 351,05 | 0,00 0,00
15 0,00 | 564,89 | 390,57 | 404,93 | 0,00 0,00
16 0,00 | 564,89 | 390,57 | 404,93 | 0,00 0,00
17 0,00 | 590,66 | 408,39 | 423,41 | 0,00 0,00
18 0,00 | 564,89 | 390,57 | 404,93 | 0,00 0,00
19 0,00 | 649,94 | 449,37 | 465,90 | 0,00 0,00
20 0,00 | 564,89 | 390,57 | 404,93 | 0,00 0,00
21 0,00 | 82853 | 0,00 | 593,92 | 0,00 0,00
22 0,00 [1360,39| 0,00 | 0,00 | 0,00 0,00
Sum 4100,03 | 8788,32 | 5007,47 | 5565,39 | 392,83 | 203,60
Sum med 3872,47 | 2609,50 | 2248,84 | 2111,38 | 392,83 | 203,60
prod. stopp

XXVII




Tabell A.31 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 3B

Utfall 3B: Drifts- og modifikasjonskostnader ved
samordning [MNOK-18]

Ar S L J
1 244,70 | 244,70 | 244,70
2 0,00 0,00 0,00
3 0,00 0,00 0,00
4 0,00 0,00 0,00
5 36,54 | 19,14 6,39
6 800,93 | 419,40 | 140,06
7 800,93 | 419,40 | 140,06
8 785,89 | 430,67 | 143,82
9 840,22 | 683,08 | 228,12
10 542,46 | 654,26 | 204,01
11 438,08 | 731,90 | 190,42
12 396,23 | 765,10 | 199,06
13 373,11 | 832,70 | 216,64
14 331,00 | 853,80 | 222,13
15 285,98 | 852,59 | 221,82
16 0,00 | 1079,53 | 280,86
17 0,00 | 1128,78 | 293,68
18 0,00 | 1079,53 | 280,86
19 0,00 | 1242,06 | 323,15
20 0,00 | 1079,53 | 280,86
21 0,00 | 1128,78 | 293,68
22 0,00 | 1360,39 | 0,00
Sum 5876,06 | 15005,35 | 3910,32
Sum med prod. stopp |5590,08 | 6054,16 |1935,41

XXV




Tabell A.32 - Fordeling av drifts- og modifikasjonskostnader, utfall 4C

Utfall 4C: Drifts- og modifikasjonskostnader ved samordning [MNOK-18]

Ar V T G H K B A E
0 89.96| 8996 8996 8996 89,96 8996 8996 89,96
1 000 000/ 000/ 000 000 000/ 000 000
2 000 000/ 000/ 000/ 000 000/ 000 000
3 000 000/ 000/ 000 000 000 000 000
4 000/ 000/ 000/ 000/ 000 000/ 000 000
5 1158 000| 000| 000 1208 2320 892 628
6 152,91| 200,04| 4511| 111,70| 203,60/ 390,83| 150,37 | 105,83
7 8514| 21923| 4944| 12242|17508| 42831| 16479 11598
8 57.84| 29312| 66,10| 163,67| 119,03 377,66 22033| 62,64
9 4978| 412,37| 111,96| 277,24| 102,51| 383,85 373,21| 40,49
10 2775| 236,93| 122.83| 304,14| 57,18| 252,67| 382.29| 16,95
11 000| 16397| 162,29| 401,87| 3842| 20033| 39352| 0,00
12 0,00 112,40| 19833| 491,10/ 000| 157,32| 401,25 0,00
13 000| 8349| 21913| 542,61 0,00| 133.88| 44334| 0,00
14 000] 000 25584| 63350| 000] 000 517,60] 0,00
15 000| 000 247,37 612,54| 000 000 50048 0,00
16 000 000 24737| 61254| 000 000 50048 0,00
17 000 000 25866 64049 000 000 52331 0,00
18 000 000 24737| 61254| 000/ 000 50048 0,00
19 000 000 28462 70477| 000 000 57583| 0,00
20 000 000 24737| 61254| 000 000 50048 0,00
21 000| 000 25866 64049 000 000 52331 0,00
22 000 000| 391,34 969,04 000/ 000 000 0,00
23 000| 000 391,34 969,04 000 000| 000 0,00
Sum 474,96| 1811,51| 3895,10| 9512,22| 797,86 | 2438,01| 6769,94| 438,14
summed 1400 96| 1811.51| 1065,15| 2504.72| 797,86 | 2438.01| 262799 438,14
prod. stopp

XXIX




Tabell A.33 - Utfall 1B: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning

Utfall 1B: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning [MNOK-18]

Samordning
Ar Q R F C D E Y
1 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 -382,43
2 -517,88| -677,77 0,00 0,00 0,00 0,00| -390,08
3 -2641,21 | -3456,63 | -243,84 0,00 0,00 0,00|1881,02
4 -2155,23 | -2820,61 | -1243,58 0,00 0,00 0,00|1917,76
5 6144,99| 6584,06| -1014,76| -225,94 0,00 0,00]1945,63
10 5683,50| 6075,92| 2707,87| -1129,71 0,00 0,00| 895,95
11 5659,81| 6049,84| 2696,64| -903,77| -410,09, -410,89| 364,41
12 5695,65| 6089,30| 2713,63| 1670,06| -410,09| -410,89| 145,12
13 4069,63| 4518,41| 2151,90| 1626,22| 1460,96| 1238,84| -164,56
14 244895 | 2743,69| 1080,66| 1605,69| 1442,82| 1218,53 0,00
15 1401,85| 1580,27 510,45 917,40| 1380,72| 1149,04 0,00
16 680,59 | 763,87 196,21 329,66 638,29 368,30 0,00
17 188,23| 195,36 28,51 68,81 171,06 61,72 0,00
18 -149,88| -203,94| -305,79 -39,90 -10,65 -35,74 0,00
19 | -1034,27| -1401,87 0,00f -285,03| -164,56| -164,56 0,00
NNV=|12103,49|13036,40| 4191,27| 1377,99| 1616,79| 1191,63|3678,65
Enslig tilknytning
Ar Q R F C D E Y
1 0,00 0,00 0,00, -287,89 0,00 0,00 0,00
2 0,00 0,00 -292,93| -1468,24 0,00 0,00 0,00
3 -556,71| -722,57| -1493,95| -1198,09 0,00 0,00 0,00
4 -2839,22 | -3685,10| -1219,06| 1705,38 0,00 0,00 0,00
5 -2316,80 | -3007,04| 2868,91| 1739,40 0,00 0,00 0,00
10 6099,59| 6539,93| 2864,16| 1712,05 0,00 0,00 0,00
11 4801,27| 5241,60| 1565,84| -304,60 0,00 0,00 0,00
12 4801,27| 5241,60| 1030,35| -918,82 0,00 0,00 0,00
13 4801,27| 5241,60| -144,98| -1195,04 0,00 0,00 0,00
14 2788,50| 3305,34| -1147,73| -1710,29 0,00 0,00 0,00
15 1373,92| 1720,31| -1115,43| -376,27 0,00 0,00 0,00
16 318,84 | 545,18 | -1240,79 0,00 0,00 0,00 0,00
17 -360,94 | -218,04| -372,92 0,00 0,00 0,00 0,00
18 -844,84| -759,36 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
19 | -1091,09| -1044,77 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV=| 8002,33| 8265,09| 1070,41| -1109,38 0,00 0,00 0,00

XXX




Tabell A.34 - Utfall 2C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning

Utfall 2C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning [MNOK-18]

Ar ©) P M N E Y
0 0,00 0,00f -315,73 0,00 0,00 0,00
1 0,00 0,00 -1610,20| -157,05 0,00 -382,43
2 -411,46| -156,60| -1313,93| -800,93 0,00 -390,08
3 -2098,43| -798,67| 1362,52| -653,56| -394,93| 1881,02
4 -1712,32| -651,72| 1388,70 745,48 | -402,83| 1917,76
5 6353,85 824,19| 1407,62 753,34 | 1396,73| 1946,61
6 5842,81 644,10 1202,47 587,63 | 1268,79| 886,83
7 5814,51 634,12 119111 578,45| 1261,71| 360,19
8 5763,07 616,00| 1170,46 561,77| 495,17 139,93
> 9 4099,75 498,30 963,31 453,48| 166,39| -164,56
= 10 2517,41 488,40 727,64 412,78 53,42 0,00
-§ 11 1460,74 363,73 489,88 249,78 | -164,56 0,00
g 12 799,15 162,15 288,03 105,57 0,00 0,00
= 13 388,56 -18,22 114,65 -23,51 0,00 0,00
14 156,48 -238,61 -7,45| -110,60 0,00 0,00
15 -973,19| -299,38| -147,21| -224,74 0,00 0,00
16 0,00f -365,01| -215,61| -271,69 0,00 0,00
17 0,00| -44192| -286,71| -326,73 0,00 0,00
18 0,00| -455,98| -310,41| -336,75 0,00 0,00
19 0,00| -572,07| -401,56| -419,92 0,00 0,00
20 0,00| -511,20| -367,95| -376,25 0,00 0,00
21 0,00f -793,68| -499,66| -578,71 0,00 0,00
22 0,00] -1340,21 0,00 -242,64 0,00 0,00
NNV = | 13426,27| -116,81| 2526,18 481,40 1897,89| 3669,65
Ar @) P M N E Y
0 0,00 0,00 -330,08| -247,00 0,00 0,00
1 0,00| -243,15| -1683,40| -1259,69 0,00 0,00
2 -553,15| -1240,09| -1373,66| -1027,91 0,00 0,00
3 -2821,04| -1011,91| 1359,62 713,22 0,00 0,00
4 -2301,97 797,48 | 1385,74 726,35 0,00 0,00
5 6285,74 751,63| 1351,59 679,06 0,00 0,00
6 4987,41| -546,69 53,26| -619,26 0,00 0,00
7 4987,41| -546,69 53,26| -619,26 0,00 0,00
> 8 4987,41| -546,69 53,26| -619,26 0,00 0,00
= 9 3038,58| -937,72| -436,05| -1062,84 0,00 0,00
é 10 1550,61| -644,28| -391,27| -875,74 0,00 0,00
£ 11 442,01 -782,11| -589,24| -962,83 0,00 0,00
= 12 -275,94 | -920,92| -774,91| -1062,11 0,00 0,00
% 13 -786,64 | -1091,13| -981,63| -1201,52 0,00 0,00
S 14 -1051,47| -1159,86| -1078,80| -1246,26 0,00 0,00
15 -1054,41| -1178,94| -1120,04| -1246,66 0,00 0,00
16 0,00| -1230,08| -1188,44| -1283,23 0,00 0,00
17 0,00| -1331,98| -1303,79| -1373,79 0,00 0,00
18 0,00| -1300,95| -1283,24| -1333,92 0,00 0,00
19 0,00| -1529,96| -1520,41| -1556,04 0,00 0,00
20 0,00| -1343,97| -1340,78| -1364,69 0,00 0,00
21 0,00| -1420,71| -516,44| -325,93 0,00 0,00
22 0,00 -315,86 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV = 8721,02| -6016,93| -3470,21| -6017,97 0,00 0,00

XXXI




Tabell A.35 - Utfall 3B: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning

Utfall 3B: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning [MNOK-18]

Samordning Enslig tilknytning

Ar S L J Ar S L J
1 -1230,79| -244,70| -467,73| 1 -986,09 0,00 -293,31
2 -5029,04| -589,08| -1137,47| 2 -5029,04| -633,88| -1495,86
3 -4103,70| -3004,33| -928,17| 3 -4103,70| -3232,80| -1220,62
4 9702,75| -2451,53 788,32| 4 9898,03| -2637,96 774,15
5 9860,07| 2082,37 797,87 5 9834,54| 2030,41 727,74
6 9095,68| 1682,11 664,20 6 8536,22 732,09 -570,58
7 9095,68| 1682,11 664,20 7 8536,22 732,09| -570,58
8 8661,81| 1670,84 660,44| 8 8087,32 732,09 -570,58
9 5462,03| 1418,43 576,14 9 4550,83 341,06| -961,61
10 3639,54 | 1447,25 543,90 10 2781,27 691,74| -667,27
11 2314,75| 1222,45 382,12 11 1392,44 584,93| -802,30
12 1393,25 731,23 236,86 12 429,09 126,91| -938,92
13 767,01 306,81 112,83 | 13 -282,34| -291,98| -1107,43
14 371,41 7,71 2442| 14 -704,53| -554,46| -1174,84
15 121,39 -207,65 -39,87| 15 -953,02| -724,48| -1192,90
16 -2177,34| -603,32| -149,25| 16 -2177,34| -893,21| -1243,23
17 0,00| -784,02| -201,27| 17 0,00| -1086,73| -1344,51
18 0,00 -837,18| -219,01| 18 0,00 -1127,07| -1312,99
19 0,00| -1079,50| -285,09| 19 0,00 -1411,68| -1541,61
20 0,00f -979,12| -261,35| 20 0,00 -1269,01| -1355,33
21 0,00| -1076,80| -288,61| 21 0,00| -1379,50| -1431,84
22 0,00| -1346,13| -282,29| 22 0,00| -1355,16| -362,85
23 0,00| -1047,70 0,00/ 23 0,00| -1098,04 0,00
NNV=| 23357,78| -7,60 556,82 |NNV=| 20307,74| -3823,53| -6516,09
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Tabell A.36 - Utfall 4C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning (samordning)

Utfall 4C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning [MNOK-18]

Samordning
Ar V T G H K B A E
0 -304,92 -89,96| -89,96| -89,96 -89,96 -89,96 -89,96 -89,96
1 -1096,29 0,00 0,00 0,00 -234,18| -548,72| -232,82 0,00
2 -894,57 0,00 0,00 0,00 -1194,33| -2798,49| -1187,37 0,00
3 2660,45| -236,78 0,00| -232,15| -974,57| -2283,57| -968,90| -394,93
4 2713,16| -1207,60| -425,69| -1183,94| 2754,80| 5268,44| 1087,00| -402,83
5 2755,82| -985,40| -434,20| -966,10| 2797,80| 5350,60| 1100,02| 1396,09
6 2005,78| 2792,12| 290,67| 684,91| 2606,29| 4982,97| 958,57| 129654
7 989,48| 2776,13| 184,21| 674,20| 2019,40| 4945/48| 944,15| 1286,39
8 465,98 | 2702,24| 167,55| 632,94| 973,10| 3127,76| 888,61| 49455
9 194,19| 2067,50| 121,68| 519,37| 429,11| 1674,41| 73573| 162,46
10 74,03| 1039,61| 110,82| 492,47| 189,46 937,23| 649,98 50,83
11 -292,36| 482,33| 98,36| 394,75 63,31 468,53 400,11 -164,56
12 0,00/ 203,81| 67,59| 249,68 -299,08 198,88 | 206,47 0,00
13 0,00 59,83 -8,17 24,36 0,00 34,72 19,53 0,00
14 0,00/ -302,43| -90,52| -201,93 0,00| -1030,91| -167,57 0,00
15 0,00 0,00| -119,37| -286,45 0,00 0,00| -238,35 0,00
16 0,00 0,00| -149,53| -368,63 0,00 0,00| -306,84 0,00
17 0,00 0,00| -180,76| -460,61 0,00 0,00/ -383,03 0,00
18 0,00 0,00| -190,33| -482,54 0,00 0,00| -401,77 0,00
19 0,00 0,00| -243,82| -613,62 0,00 0,00| -509,51 0,00
20 0,00 0,00| -219,23| -551,67 0,00 0,00| -459,39 0,00
21 0,00 0,00| -240,38| -603,21 0,00 0,00/ -501,88 0,00
22 0,00 0,00| -380,75| -950,14 0,00 0,00| -427,96 0,00
23 0,00 0,00| -386,74| -964,45 0,00 0,00 0,00 0,00
24 0,00 0,00 -164,56| -289,01 0,00 0,00 0,00 0,00
NNV= 5162,18| 4191,88| -609,90| -1072,54| 4682,69| 10168,02| 1036,31| 1848,61

XXX




Tabell A.37 - Utfall 4C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning (enslig tilknytning)

Utfall 4C: NNV: Samordning vs. enslig tilknytning [MNOK-18]

Enslig tilknytning

Ar V T G H K B A E
0 -214,96 0,00 0,00| 0,00 0,00 0,00 0,00| 0,00
1 -1096,29 0,00 0,00/ 0,00/ -307,38| -651,20| -408,14| 0,00
2 -894,57 0,00 0,00/ 0,00| -1567,65| -3321,14| -2081,53| 0,00
3 2661,99| -264,20| -290,03| 0,00| -1279,20| -2710,05| -1698,53| 0,00
4 2714,73| -1347,42| -1479,13| 0,00| 2740,04| 5247,78| 1051,65| 0,00
5 2706,93| -1161,56 | -1269,04| 0,00| 2732,76| 5290,65| 1010,82| 0,00
6 799,54 1629,55| -575,22| 0,00| 1434,44| 3992,33| -287,50| 0,00
7 -285,13| 1629,55| -575,22| 0,00/ 819,03| 3992,33| -287,50| 0,00
8 -836,25| 1629,55| -575,22| 0,00| -283,32| 2123,95| -287,50| 0,00
9 -1507,29| 723,04| -966,24| 0,00| -1234,84| 285,77| -678,53| 0,00
10 -1298,88| -129,61| -61556| 0,00| -1169,15| -231,90| -404,52| 0,00
11 -292,36| -71951| -57522| 0,00 -1273,71| -712,61| -602,82| 0,00
12 0,00| -1049,60| -631,06| 0,00/ -382,98| -1025,26| -788,73| 0,00
13 0,00| -1284,56| -866,92| 0,00 0,00| -1274,93| -99564 0,00
14 0,00| -332,64| -986,81| 0,00 0,00| -1148,39| -1092,96| 0,00
15 0,00 0,00 | -1045,74| 0,00 0,00 0,00| -1134,33| 0,00
16 0,00 0,00 -1127,92| 0,00 0,00 0,00| -1202,81| 0,00
17 0,00 0,00 | -1254,02| 0,00 0,00 0,00| -1318,24| 0,00
18 0,00 0,00 -1241,83| 0,00 0,00 0,00| -1297,74| 0,00
19 0,00 0,00 -1485,51| 0,00 0,00 0,00| -1534,95| 0,00
20 0,00 0,00 -1310,96| 0,00 0,00 0,00| -1355,36| 0,00
21 0,00 0,00 -1396,62| 0,00 0,00 0,00| -1437,08| 0,00
22 0,00 0,00 -1352,92| 0,00 0,00 0,00| -1947,31| 0,00
NNV= 1961,24| -134,90| -7147,78| 0,00 488,02| 5474,12| -6626,24| 0,00
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Tabell A.38 - Utfall 1B: Skatteberegning (basis oljepris)

Utfall 1B: Skatteberegning (basis oljepris)

[MNOK-18] [Nominell kroneverdi] [MNOK-18]

g = g = = qé-’ g IS, x 8 = g = -g o= g = g =

2 g 2 g = = gy | 2 gL > ¥ o | =8 B X a3 ¥

g2 s 2 & 2 = 8 = = Z 8 2 f=v, < ® c 2 c

£ 5 £ 5 2 < sc | £ S ® = 8 S0 | Tg £3 g8

S+ S+ E g == L Zwn ES) ) & M » = 0 s =

Ar X X = g O o o @) o0 ¥ N4

1 -382,43| -413,96|413,96| 68,99 -68,99| 21,94 -90,93| -15,87| -50,013 -7,93 -25,01| -381,02 -352,00
2 -1585,74 | -1750,78 |1750,8 | 360,79| -360,79|114,7| -475,52| -82,98|-261,54| -49,42| -155,77| -1545,58 -1399,88
3 -4460,66 | -5023,42|7141,8|1551,08| 567,25|493,2 74,01 130,47| 40,705| 23,74| -110,42| -4936,75 -4383,69
4 -4301,66 | -4941,25|7144,2|2741,78| -538,87|871,9| -1410,76| -123,94 | -775,92 3,26| -367,61| -4576,91 -3984,48
) 13433,97 | 15740,04 | 1453,7 | 2984,06 | 14209,67 | 927 |13282,68 |3268,22 | 7305,47 | 1572,14 | 3264,78|10903,12 9305,71
6 14233,52|17010,37 | 1350,1 | 3209,07 | 15151,41 | 905,8 | 14245,65 | 3484,82 | 7835,11 | 3376,52| 7570,29| 6063,56 5073,71
7 13045,95 | 15591,12 | 2061,2 | 3365,10 | 14287,26 | 636,5 | 13650,77 | 3286,07 | 7507,92 | 3385,45| 7671,52| 4534,16 3793,98
8 15492,79|18515,31 981,15 | 3236,83 | 16259,63 | 309,8 | 15949,79 | 3739,72 | 8772,38 | 3512,89 | 8140,15| 6862,27 5742,04
9 14901,39 | 17808,54 02046,54|15762,01 | 232,8 | 15529,20 | 3625,26 | 8541,06 | 3682,49 | 8656,72| 5469,33 4576,49
10 10540,34 | 12596,68 0| 855,84|11740,84|161,2|11579,59|2700,39 |6368,78|3162,83| 7454,92| 1978,94 1655,89
11 6939,73| 8293,62 0| 613,56| 7680,06 52| 7628,06|1766,41|4195,43|2233,40| 5282,10| 778,11 651,09
12 2976,93| 3557,71 0| 388,54| 3169,16 0| 3169,16| 728,91|1743,04|1247,66| 2969,24| -659,19 -551,58
13 713,69| 852,92 0| 163,52| 689,40 0| 689,40| 158,56|379,169| 443,73| 1061,10| -651,92 -545,49
14 -3356,09 | -4010,84 0 0,00 | -4010,84 0| -4010,84|-922,49| -2206|-381,97| -913,40|-2715,48 -2272,19
15 0,00 0,00 0 0,00 0,00 0 0,00 0,00 0] -461,25| -1102,98| 1564,23 1308,88
NNV= 36419,54 NNV= 8418,32
IRR = 72 % IRR= 40 %

1) Kontantstremmen far skatt inkluderer investeringskostnadene i tillegg til driftskostnader, nedstengingskostnader, miljg og tariffkostnadene.
Investeringskostnadene blir derfor lagt til for a ikke pavirke skattegrunnlaget. Deretter blir avskrivninger og friinntekt trukket fra for a beregne
ordinar skatt og sarskatt. Investeringene blir trukket fra igjen for & se pa kontantstremmen etter skatt, i beregning av NNV.
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Tabell A.39 - Utfall 2C: Skatteberegning (basis oljepris)

Utfall 2C: Skatteberegning (basis oljepris)

[MNOK-18] [Nominell kroneverdi] [MNOK-18]

Sz | Sz | 2| 2| 88| g | 2| 8| 5 |E_|ez| E% | 5%

£ 5 £ 5 3 ke == = S ® = 8 S0 | &g £g £s

S+ S+ E g = L Zwn ES) wn s M » S o S o

Ar N4 ¥ = e O o O @) m N4 N4

0 -315,73| -335,05| 335,05 5584| -5584| 17,76 -73,60| -12,84| -40,48| -6,42| -20,24| -308,39 -290,60
1 -2149,68 | -2326,88|2326,88 | 628,70| -628,70| 141,08| -769,78|-144,60| -423,38| -78,72|-231,93| -2016,23 -1862,68
2 -3072,99 | -3392,83|3392,83|1194,17| -1194,17| 320,90 -1515,08 | -274,66 | -833,29| -209,63 | -628,34| -2554,87 -2314,02
3 -702,05| -790,62|4443,38(1934,74| 1718,02| 556,40| 1161,61| 395,14| 638,89| 60,24 -97,20| -753,66 -669,23
4 1285,08 | 1476,15|3178,26 | 2464,45| 2189,96| 707,09| 1482,87| 503,69| 815,58| 449,42 | 727,23 299,50 260,73
5 12682,35 | 14859,39 0,00|2464,45|12394,94 | 583,77|11811,18 |2850,84 | 6496,15|1677,26 | 3655,86| 9526,26 8130,57
6 10432,63 | 12467,95 0,00|2408,60|10059,35| 403,95| 9655,40|2313,65| 5310,47 |2582,24 |5903,31| 3982,40 3332,30
7 9840,10|11759,83 0,00|1835,74| 9924,08| 168,45| 9755,63|2282,54 | 5365,60 | 2298,09 |5338,04| 4123,70 3450,53
8 8746,41|10452,77 0,00(1270,27| 9182,50 0,00| 9182,50|2111,97| 5050,37 |2197,26 |5207,99| 3047,53 2550,03
9 6016,68 | 7190,49 0,00| 529,71| 6660,78 0,00| 6660,78|1531,98| 3663,43|1821,984356,90| 1011,61 846,47
10 4199,65| 5018,97 0,00 0,00| 5018,97 0,00| 5018,97|1154,36| 2760,43|1343,17|3211,93 463,87 388,14
11 2399,57| 2867,71 0,00 0,00| 2867,71 0,00| 2867,71| 659,57 | 1577,24| 906,97 |2168,84| -208,09 -174,12
12 1354,91| 1619,24 0,00 0,00| 1619,24 0,00| 1619,24| 372,43| 890,58| 516,00(1233,91| -130,67 -109,34
13 461,47| 551,50 0,00 0,00| 551,50 0,00| 551,50| 126,85| 303,33| 249,64| 596,95 -295,09 -246,92
14 -1954,09 | -2335,32 0,00 0,00| -2335,32 0,00 -2335,32| -537,12 |-1284,43 | -205,14| -490,55| -1639,63 -1371,97
15 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00] -268,56 | -642,21 910,77 762,10
NNV= 23830,78 NNV= 6055,76
IRR = 56 % IRR= 34 %

) Kontantstremmen far skatt inkluderer investeringskostnadene i tillegg til driftskostnader, nedstengingskostnader, miljgavgifter og
tariffkostnadene. Investeringskostnadene blir derfor lagt til for a ikke pavirke skattegrunnlaget. Deretter blir avskrivninger og friinntekt trukket
fra for a beregne ordinzr skatt og sarskatt. Investeringene blir trukket fra for & se pa kontantstrammen etter skatt, i beregning av NNV.
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Tabell A.40 - Utfall 3B: Skatteberegning (basis oljepris)

Utfall 3B: Skatteberegning (basis oljepris)

[MNOK-18] [Nominell kroneverdi] [MNOK-18]

S. | S5 | 2| &2 | 88| ¢ | &, | E | 5 |E | ou | §= | E=

33 7 39 £ g 20 2 23 2 . of | £8 | BY 3%

g 2 S 2 2 = < 8 S = &8 2 2 | 8¢ S S o

€5 | 28 | &8 | ¥ | S5 | £ | 58 | 5 5 |8 | 88 | €2 | £2

A | 8T |87 | 2| 2 |&8 | % &7 87 | & Tl e® | g
1 -1943,22| -2103,40| 2103,40| 350,57| -350,57| 111,48| -462,05| -80,63| -254,13| -40,32| -127,06| -1936,02 -1788,59
2 -6755,59 | -7458,72| 7458,72| 1593,69| -1593,69| 506,79 | -2100,48| -366,55| -1155,26 | -223,59| -704,69| -6530,44 -5914,82
3 -8036,20| -9050,06 | 9050,06 | 3102,03| -3102,03| 986,45| -4088,48| -713,47| -2248,66| -540,01|-1701,96| -6808,09 -6045,39
4 8039,55| 923491 2816,04 | 3571,37| 8479,58| 1135,70| 7343,88| 1950,30| 4039,13| 618,42| 895,24| 7721,26 6721,82
5 12740,31| 14927,30 0,00| 3571,37| 11355,93| 1024,22| 10331,72| 2611,86| 5682,44 | 2281,08| 4860,79| 7785,43 6644,79
6 11441,99| 13674,24 0,00| 3571,37| 10102,86| 628,90| 9473,96| 2323,66| 5210,68| 2467,76 | 5446,56| 5759,91 4819,64
7 11441,99| 13674,24 0,00| 3220,80| 10453,43| 149,25| 10304,18| 2404,29| 5667,30| 2363,97 | 5438,99| 5871,27 4912,82
8 10993,08| 13137,75 0,00| 1977,68 | 11160,07 0,00| 11160,07 | 2566,82 | 6138,04| 2485,55| 5902,67| 4749,53 3974,19
9 7456,59| 8911,32 0,00| 469,34| 8441,98 0,00 8441,98| 1941,66| 4643,09| 2254,24| 5390,56| 1266,52 1059,77
10 5630,69| 6729,20 0,00 0,00| 6729,20 0,00| 6729,20| 1547,72| 3701,06| 1744,69| 4172,07| 812,44 679,81
11 3919,33| 4683,97 0,00 0,00| 4683,97 0,00 4683,97| 1077,31| 2576,18| 1312,51| 3138,62 232,83 194,82
12 2361,34| 2822,02 0,00 0,00| 2822,02 0,00| 2822,02| 649,06 1552,11| 863,19| 2064,15| -105,31 -88,12
13 1186,65| 1418,15 0,00 0,00| 1418,15 0,00 1418,15| 326,17 779,98 487,62| 1166,05| -235,52 -197,07
14 403,54 482,26 0,00 0,00| 482,26 0,00/ 482,26| 110,92| 265,24| 21855| 522,61| -258,90 -216,63
15 -3507,33| -4191,58 0,00 0,00| -4191,58 0,00| -4191,58| -964,06 | -2305,37 | -426,57 | -1020,06 | -2744,95 -2296,85
16 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00| -482,03|-1152,69| 1634,72 1367,86
NNV= 25545,78 NNV= 5810,05
IRR = 44 % IRR= 24 %

1) Kontantstremmen far skatt inkluderer investeringskostnadene i tillegg til driftskostnader, nedstengingskostnader, miljg og tariffkostnadene.

Investeringskostnadene blir derfor lagt til for & ikke pavirke skattegrunnlaget. Deretter blir avskrivninger og friinntekt trukket fra for a beregne
ordinar skatt og sarskatt. Investeringene blir trukket fra for & se pa kontantstremmen etter skatt, i beregning av NNV.
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Tabell A.41 - Utfall 4C: Skatteberegning (basis oljepris)

Utfall 4C: Skatteberegning (basis oljepris)

[MNOK-18] [Nominell kroneverdi] [MNOK-18]

g:u g:: o % éjg < é-H § = g o= gtﬂ §3=

2 | 8§ | £ | £ | B2 | & | BS | S |eg | S5 83 | B3

5 so | 2 2 | =B | E | ¢ & 2 | S8 | §@ | g7 S0

=S =S ] X 5.5 = S 8 5 & s | 28 | £2 = 2

5= 5= | 2 e | 58| = | &7 | & 2] 3 2® | g7

Ar v v < Z O 5 O o @ %% %

0 -934,66| -991,87| 991,87| 165,31| -16531| 52,57| -217,88| -38,02| -119,83| -19,01| -59,92| -912,94 -860,29
1 -2112,02| -2286,11| 2286,11| 546,33| -546,33| 173,73| -720,06| -125,66| -396,04| -81,84| -257,93|-1946,34 -1798,12
2 -6074,77| -6707,03| 6707,03| 1664,17 | -1664,17| 529,21 | -2193,38| -382,76 | -1206,36 | -254,21| -801,20 | -5651,63 -5118,86
3 -2430,45| -2737,08| 5733,18| 2619,70| 376,40 833,06| -456,66| 86,57 | -251,16| -148,09| -728,76 | -1860,23 -1651,83
4 8603,34| 9882,53| 3698,83| 3236,17| 10345,19| 976,53 | 9368,66| 2379,39| 5152,76 | 1232,98 | 2450,80| 6198,75 5396,38
5 11014,63 | 12905,40 | 2795,22 | 3702,04 | 11998,58 | 1003,52 | 10995,06 | 2759,67 | 6047,28 | 2569,53 | 5600,02 | 4735,84 4042,00
6 15617,85| 18664,77 0,00| 3536,73| 15128,04| 648,04 | 14480,00| 3479,45| 7964,00| 3119,56 | 7005,64 | 8539,57 7145,53
7 13819,44 | 16515,51 0,00 | 3155,71| 13359,80| 344,19 13015,61| 3072,75| 7158,59 | 3276,10| 7561,29| 5678,12 4751,19
8 9452,74 | 11296,89 0,00| 2037,87| 9259,02| 148,15 9110,87| 2129,57| 5010,98 | 2601,16 | 6084,78 | 2610,95 2184,72
9 5904,46| 7056,37 0,00| 1082,34| 5974,03 0,00 5974,03| 1374,03| 3285,72| 1751,80| 4148,35| 1156,22 967,48
10 3544,43| 4235,92 0,00| 465,87 3770,05 0,00 3770,05| 867,11| 2073,53| 1120,57| 2679,62| 435,73 364,60
11 1450,46 | 1733,43 0,00 0,00| 1733,43 0,00 1733,43| 398,69| 953,39| 632,90| 1513,46| -412,93 -345,52
12 627,35 749,74 0,00 0,00| 749,74 0,00\ 749,74| 172,44| 412,36| 285,57 682,87| -218,69 -182,99
13 130,28| 155,70 0,00 0,00| 155,70 0,00/ 15570| 35,81 85,63| 104,13| 249,00 -197,42 -165,20
14 -2214,88 | -2646,99 0,00 0,00| -2646,99 0,00 | -2646,99| -608,81 | -1455,84 | -286,50| -685,10| -1675,38 -1401,89
15 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 -304,40| -727,92| 1032,32 863,80
NNV= 27679,82 NNV= 6364,95
IRR = 51 % IRR= 27 %

1) Kontantstremmen far skatt inkluderer investeringskostnadene i tillegg til driftskostnader, nedstengingskostnader, miljg og tariffkostnadene.
Investeringskostnadene blir derfor lagt til for & ikke pavirke skattegrunnlaget. Deretter blir avskrivninger og friinntekt trukket fra for a beregne
ordinar skatt og sarskatt. Investeringene blir trukket fra for & se pa kontantstremmen etter skatt, i beregning av N
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Samme oppsett som i tabell A.37-A.40 er brukt for a finne NNV etter skatt ved hgy og lav

oljepris. Kontantstrammene etter skatt er vist i tabell A-41.

Tabell A.42 - Skatteberegning, hgy og lav oljepris

Skatteberegning: Kontantstrgm etter skatt [MNOK-18]
Utfall 1B Utfall 2C

Ar Hay oljepris Lav oljepris Hgy oljepris | Lav oljepris
0 0,00 0,00 -290,60 -290,60
1 -352,00 -352,00 -1862,68 -1862,68
2 -1399,88 -1399,88 -2314,02 -2314,02
3 -4052,04 -4716,18 -106,84 -1233,43
4 -3853,49 -4114,24 583,24 -58,06
5 11907,18 6705,77 10000,51 6263,42
6 6525,13 3622,95 4021,34 2644,55
7 4849,73 2738,69 4113,58 2788,71
8 7177,93 4306,66 3079,49 2021,72
9 5656,33 3497,06 1093,81 600,12
10 1910,04 1401,78 465,65 311,41
11 802,39 499,86 -121,98 -225,75
12 -710,94 -392,29 -70,71 -147,66
13 -642,19 -2455,60 -216,01 -1419,29
14 -2576,52 1362,24 -217,32 762,10
15 1308,88 0,00 -1304,31 0,00
16 0,00 0,00 762,10 0,00
NNV= 12700,06 4125,92 8834,62 3310,93
IRR = 51,06 % 22,98 % 43,96 % 23,36 %

Utfall 3B Utfall 4C

Ar Hay oljepris Lav oljepris Hgy oljepris | Lav oljepris
0 0,00 0,00 -860,29 -860,29
1 -1788,59 -1788,59 -1897,01 -1897,01
2 -5914,82 -5914,82 -4720,32 -4720,32
3 -6045,39 -6045,39 -127,91 -1671,78
4 8732,19 4712,98 6470,75 2810,77
5 7740,92 5551,58 5203,14 3047,32
6 5698,97 3941,75 8074,12 5204,56
7 5762,61 4064,42 5053,88 3645,46
8 4738,50 3211,26 2619,52 2089,08
9 1279,70 840,97 1095,45 773,54
10 870,53 490,18 549,40 477,92
11 330,43 60,02 -49,42 -156,08
12 -15,77 -160,09 -189,55 -263,75
13 -142,75 -251,09 -119,23 -1378,74
14 -175,70 -2293,19 -1663,39 863,80
15 -203,36 1367,86 863,80 0,00
16 -2253,60 0,00 0,00 0,00
17 1367,86 0,00 0,00 0,00
NNV= 9231,84 2427,68 9978,25 2763,71
IRR = 31,98 % 14,58 % 38,18 % 16,55 %
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