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Blokk 34/10 inneholder to strukturer hvor det er pdvist hydro- 

karboner. 34/10-~elta strukturen er unders@kt gjennom 34/10-1 

og 34/10-3. Begge br@nnene pZviste olje i BrentEarmasjonen. 

Br@nn 34/10-2 ble boret pb Alfa strukturen og der ble det 

funnet 01 je i Statfjcrdformasjonen og gass i Brentformas jonen. 

Delta strukturen er antatt d vare den mest lovende og de fleste 

fremtidige undersg)kelsesbr@nnerbl i r  boret i denne strukturen. 

Det er fra deltakerne i lisensen stilt store forventninger 

til hydrokarbonakkumulasjonene i 34/10. For Z samle og system- 
atisere data fra 34/10-1,samt gi indikasjoner om ulike utvinnings- 

mekanismers effekt pb reservoaroppf@rselen,ble det vdren 1979 satt 

i gang en reservoarstudie over Deltastrukturen basert pZ data fra 

34/10-l. 

HovedformZlet med studien var: 

1) Studere ulike utvinningsmekanismer 

2) Gi en forste indikasjon pZ hvilken type produksjons- 

profil sorn kan forventes fra 34/10-Delta. 

Det bar understrekes at datagrunnlaget for studien er svart spinkelt. 

Dette gjelder ogsZ de geologiske tolkninger sorn hele studien bygger 

p%. PZ det tidspunktet arbeidet ble satt igang var det bare p&- 

vist reserver i forkastningsblokken sorn 34/10-1 ble boret i. 

Reservene i denne blokken ble ogsd oppjustert sorn f@lge av boringen 

av 34/10-3. Dette er ikke tatt hensyn til i studien. Det er 

imidlertid ikke bare volumene sorn er usikre, ogsZ formen pd de 

ulike reservoarsne er dbrlig kjent. P& denne bakgrunn m& ikke 
resultatene fra studien oppfattes sorn absolutte . Det sorn det er 

forsokt p& er d £2 £ram relative forskjeller mellom ulike studerte 

tilfeller. 

For at det skal vare mulig b komrne med mer realistiske estimater 

over fremtidig produksjon fra feltet, trengs flere br@nner i de 

@stlige forkastningsblokker (Fig. 1.2) og i Statfjordsanden. 

Det understrekes ogsZ at for produksjonsplanleggingen er det viktig 

3 £3 fastslstt fornen p3 de ulike delreservoar samt hvor for- 

seglende forkastningene er. 



Sammendrag 

Studien bestdr av tre hoveddeler. Kapittel 1 beskriver data- 

grunnlayet for studien. Kapittel 3 tar for seg tverrsnitts- 

studien. Heri inngzr ogss en redgjgrelse av de tilpasninger 

som mb gj@res for b fd data pb en slik form at de kan benyttes 

i simuleringsmodellen. Resultatene fra tversnittsstudiene 

bestdr av. 

1) Produksjonsprofiler for ulike utvinningsmekanismer 

sb som 

a) Depletion 

b) Gassinjeksjon 

c) Gass- og vanninjeksjon 

d) Vanninjeksjon 

Disse produksjonsprofilene gir et uttrykk for de 

relative forhold mellom de ulike produksjonsmekanismer. 

2) Tverrsnittsstudien gir opphav til pseudorelative permea- 

biliteter for bruk i arealmodeller. 

Kapittel 5 beskriver en arealstudie over noen av delreservoarene 

i Deltafeltet. Vanninjeksjon blir benyttet sorn utvinnings- 

mekmisme. Resultatet fra delme studien gir en indikasjon om 

den produksjonsprofil som kan forventes fra feltet. 



Konklusjon 

Tverrsnittsstudien ga sorn resultat at vanninjeksjon er den 

beste utvinningsmekanismen av de sorn er studert. Det er n@d- 

vendig d starte vanninjeksj~~dn pd sarnme tid sorn produksjonen 

for at trykket skal holdes dver kokepunktet. En indikasjon 
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p5 en type produksjonsprofil sorn kan forventes fra feltet er 

vist i fig. A, og i fig. B. Profilene viser at man kan for- 

vente & utvinne omlag 45% av total oljemengde i Delta feltet. 

Platdperioden for oljeproduksjonen kan holdes til 55% av reservene 

er produsert. ~ z r  vannet kommer £ram til en br@nn viser studien 

at vannraten @ker fort, og dermed reduserer oljeproduksjonen. 

Det er i studien gjort en he1 del forenklinger, hvor kanskje den 

viktigste er antagelsen om forholdsvis homogene reservoaregen- 

skaper. Denne antagelsen sammen med andre forenklinger sorn er 

gjort medfarer at resultatene fra studien sannsynligvis er for 

optimistiske. Senere studier sorn vil bygge pd denne studien, 

vil, ndr mer data foreligger, forhdpenligvis kunne gi forholdsvis 

realistiske beskrivelser av et fremtidig produksjonsforl@p pd 

f eltet . 







Geologisk model1 

De potensielle produeserbare sandutviklinger i 34/10-Delta 

strukturen bestiir av sedimenter fra Jura tiden. Gjennom 

boring av 34/10-1 og 34/10-3 ble hydrokarboner piivist i 

Brentformasjonen, mens det i Statfjordformasjonen ble p;- 

truffet vann. 

Da- denne studien kun beskjeftiger seg med Brentformasjonen 

blir bare geologien til denne formasjonen beskrevet. Et 

strukturkart over toppen av Brentsanden er vist i fig. 1.2. 

Kartet er utarbeidet p3 grunnlag av informasjoner fra seismiskk 

og brann 34/10-1. Resultatene fra 34/10-3 ga opphav til 

forandringer som ikke er tatt med i fig. 1.2. 

Litostratigrafisk kan de sedimentare facies deles inn i: 

Delta bunn : Broom 

Overgangssonen, gruntmarin sand: Rannoch 

Deltafront sand : Etive 

Topp delta avsetninger : PJess 

Dvre sand, transgressiv sand? : Tarbert? 

Det antas at Rannoch er en homogen sand med god lateral 

kontinuitet og noksii konstante porasitetsegenskaper. 

Etive er en deltafront avsetning med antatt nordqjstlig- 

sydvestlig dominert orientering. Deltafronten er for- 

ventet 2 vare kontinuerlig utviklet over deltaomrzdet, 

men med varierende mektighet bestemt av beliggenhet i for- 

hold til elvemunningene. 



Ness avsetningen kan deles i tre deler: 

1 ) Minideltaer 

2 )  Kullag og jordprofiler 

3) Fluviale kanaler 

Den areale utbredelsen av disse delene er usikker, men kontin- 

uerlig utvikling av sanden i minideltaene er mulig. 

Utstrekningen av de fluviale kanaler (Tarbert?) er usikker. 
L ---- 



1 .2 Reservoarbeskrivelse 

6-strukturen ligger i blokk 34/10 ca 23 km sGr4st for 

Statfjordfeltet. Fig. 1.1 viser feltets plassering i 

NordsjGen, mens fig. 1.2 er et strukturkart av top Brent 

formasjonen utarbeidet i Arsskiftet 1978/1979. 

Denne studien baserer seg kun p& data fra brgnn 34/10-1 

som ble testet juli/aug, 1978. Senere har man boret 34/10-3 

i samme strukturen og analysen av resultatene fra denne 

brGnnen tyder pA at det er samme hydrokarboner i bdde 

34/10-1 og 34/10-3. 

BrGnnen ble boret gjennom 4 potensielle produserbare soner SA 
som Brent, Dunlin, Statfjord og Trias, men bare Rrent 

inneholdt hydrokarboner. BrGnnen ligge- h4yt oppe p& 

strukturen og pzviste 127.5 m netto sand. Midlere porGsi- 

tet var 31.5% og midlere vannmetning var 15.1%. Perme- 

abiliteten varierte fra 100 md til flere Darcies. Det ble 

ikke phvist noen olje/vannkontakt, men beregninger utfra 

kapillartrykk og RFT-data indikerer en kontaktflate pd 

omlag 1950 m (MSL) som er benyttet gjennom denne studien. 

Senere resultat p& 34/10-3 ga en verdi p5 1947 m (MSL1. 

Tabell 1.1 viser geologiske soneinndeling phtruffet i br4nn 

34/10-1 sammen med midlere petrofysiske pazametre for de ulike gec 

logiske lag. Dette er ogsz fremstilt i fig 1.3. 

(Se appendix A) . 



1.3 Bergartsegenskaper 

Det finnes lite kjernedata fra 34/10-1. En av grunnene 

er bergartens l@st konsoliderte karakter. Fra de kjerne- 

pr@ver som finnes er det imidlertid m5lt en midlere berg- 
-1 

artskompressibilitet p5 3.1 oW6 psi 

1.4 Relativ permeabilitet - olje/vann 

Det er forelopig utf@rt relativ permeabilitets analyser p2 

to plugger, en i Etive og en i Rannoch. 

I til-legg er det utf@rt vannflmgs tester p5 de samme 

plugger. Resultatene fra relativ permeabilitetm5lingene 

og vannfl@mrningsanalysene er vist i tabell 1.2 - 1.7. 

1.5 Vsskeegenskaper 

Det.ble tatt 6 bunnprover av hydrokarbonene i br@nn 34/10-1. 

Resultatene fra et utvalg av analysene er framstilt i fig. 

1.4 - 1.8. I studien er den pr@ven som viser hgyest koke- 

punkt i fig. 1.5 benyttet. Grunnen til dette er at det 

antas at det er svsrt lite sannsynlig at en hunnprQvc vil 

vise for hoyt kokepunkt. Fig. 1.9 - 1.13 viser enkelte 
vsskeegenskapers variasjon med trykket. Den fullstendige 

labanalysen av denne proven finnes i appendix B. Da studien 

ble gjennomf@rt fantes ikke vannpr@ver fra Brentformasjonen 

og data fra Statfjordfeltet ble derfor benyttet. (Senere 

analyser p5 prgver fra 34/10-3 viser at dette var en rimelig 

antagelse). Tabell 1.8 gir en oversikt over karaketeriskiske 

vaskedata som ligger til grunn for studien. 



1.6 Oljemengder 

Forkastningene representerer som beskrevet i avsnitt 1.2 

fysiske barrierer som splitter strukturen opp i 7 mindre 

reservoar (fig. 1 .14) . Alle forkastningene antas i utgangsyunktet 2 

vare forseglende. Tabell 1.9 viser fordelingen av OIP i 

de ulike reservoar. (F@r oppjustering p: grunnlag av 34/10-3) 

Feltene 4-7 som representerer ca 13% av OIP er ikke inkludert 

i denne studien fordi: 1) de antatte reservene er sm: 

2) Ingeri brgnner hadde da studien 

ble startet pzvist olje i disse 

forkastningsblokkene. 

Den totale Oip for feltene 1-3 (skravet p: fig. 1.14) ved 
6 en OWC p& 1980 m (RKB)  er antatt vare 857 .l0 STB. Total 

6 OIP er antatt 2 vare 985 .l0 STB. (P: grunnlag av informa- 

sjoner fra 34/10-3 er dette anslaget oppjustert) 



KAPITTEL 2. 

Valg av simuleringsmodell 

I de simuleringskj@ringene som er blitt gjort er "Intercomps 

Beta I1 black oil model" blitt brukt. Modellen kan numerisk 

simulere en trefase str@m i et oljereservoar. 

For d studere de areale effekter ble det besluttet $ benytte 

en 2-dimensjonal arealmodell. Dersom arealmodellen skal be- 

skrive den vertikale vaskebevegelse er det n~dvendig d utvikle 

sdkalte pseudo relativepermeabiliteter. Pd dette grunnlag ble simuler- 

ingsstudien utfort i falgende stadier. 

1) Det settes opp en 2-dimensjonal tverrsnittsmodell som beskriver 

den vertikale fortregningsmekanisme i de valgte vertikale lag. 

Modellen generererpseudo relative permeabiliteter. 

Det settes opp en l-dimensjonal tverrsnittsmodell med samme 

bredde som i den 2-dimensjonale modellen, men med alle vertikale 

lag slztt sammen til ett lag. Pseudo relative permeabiliteter 

generert i den 2-dimensjonale tverrsnittsmodell benyttes. 

Formdlet med dette er d unders@ke om de pseudo relative 

permeabilitetskurvene som blir generert i den 2-dimensjonale 

tverrsnittsmodellen og senere brukt i arealmodellen, virkzlig 

kan representere den vertikale vaskebevegelse. 

3) Dersom samrnenligningen ovenfor gir akseptable resultater 

benyttes de genererte pseudo relative permeabiliteter som 

relative permeabilitetskurver i en 2-dimensjonal areal- 

modell. I arealmodellen blir den horisonale vaxkebeveqelse 

S tuder t . Resul'catene f ra arealmodellen vil senere kunne gi grunnlag for 
estimater anydende det optimale antall bronner (plattformer) 

samt deres plassering i reservoaret. 



KAPITTEL 3 

TVERRSNITTSMODELLEN 

3.1 Modellbeskrivelse 

Tverrsnittet som ligger til grunn for studien g& gjennam Brenfo-sjonen 
brann 34/10-1. Ved den vertikale oppdeling av tverrsnittet 

ble det tatt utgangspunkt i den geologiske soneinndeling 

(fig. 1.3 og tabell 1.1). Tykkelsen av de geologiske sonene 

er for stor til at miilte relative permeabiliteter p5 kjerne- 

plugger kan benyttes direkte. For studiemiil ble det besluttet b 

dele tverrsnittet inn i 10 vertikale lag. Tykkelsen av disse 

lagene og deres plassering i de geologsike soner er vist i 

tabell 3.1 og fig 1.3. Modellen benytter gross tykkelse. 

Det averste laget i Etive ble valgt tynnere enn de andre lagene 

da dette laget fysisk befinner seg i en god petrofysisk sone 

grensende opp til en sone med diirligere petrofysiske egenskaper. 

Lengden.pb blokkene ble valgt til 45 m og bredden pb tverrsnittet 

ble satt til 2400 m (se avsnitt 3.4). Det geologiske strukturet 

over toppen av Brentsanden som eksisterte da studien ble satt 

igang, viser en helning p2 toppen av strukturen p5 16O. Dette er 

tatt hensyn til ved oppbyggingen av tverrsnittsmodellen. 

Det er utfart studier angiiende effekten av den horisontale og 

vertikale blokk inndeling p& vzeskestr~mmingen og resultatene 

fra denne studien finnes i appendix C. 

3.2 Modelltilpassende berqartsparametre. 

Bergartsparametrene er tatt fra brann 34/10-1 (tab. 1.1), men det 

er nadvendig med visse justeringer p2 de parametrene som benyttes 

i simuleringsmodellen . 

For at modellen skal ha en oljemengde som svarer til det som finnes 

i reservoaret er det nadvendig 2 benyttenetto porasitet midlet 
ut over hele tykkelsen til laget i simuleringsmodellen. 



- - 
'modell 'netto . ??/G 

'netto og N/G tas fra tabell 1 .l 

Det er antatt lagvis homogenitet i reservoaret 09 porGsiteten 

i en geologisk sone er benyttet for alle simuleringslag innenfor 

denne sonen. (Tabell 3.3) . 

Vannmetnin9 

Vannmetningen som brukes i modellen er vannmetningen i de potensielt 

produserbare lag og vannmetningen i eventuellle skiferlag tas derfor 

ut ndr midling foretas. Verdiene i tabell 1.1 brukes derfor direkte 

som grunnlag for vannmetningen i reservoarmodellen. 

Reservoarmodellen bruker ikke vannmetning direkte som inngangs- 

data, men verdiene inngdr sorn endepunkt for relative permeabilitets- 

kurvene gjennom spesifiakasjon av bergartstyper. Som det fremgdr 

av tabell 1.1, har Tarbet og Etive tilnarmet de same initielle 

vannmetninger og disse to geologiske sonene er gitt den samme 

bergartstype i reservoarmodellen. (Se ogsd avsnitt om relative 

permeabiliteter). Vannmetningen tilordnet de ulike bergartstypene 

er vist i tabell 3.2, og lagvis i tabell 3.3. 

Horisontale permeabiliteter 

Permeabiliteten mdles direkte pd kjerneplugger gjennom konvesjon- 

elle kjerneanalyser. Ved "waterflood" eksperimenter er imidlertid 

oljepermeabiliteten ved initiell (connate) vannmetning lavere 

enn den som fremkomrner ved konvesjonelle analyser (Tabell 1.2). 

Permeabiliteten rapportert i tabell 1.1 er identisk med denne redu- 

serte permeabiliteten. Denne permeabiliteten er benyttet innen- 

for lagene i de geologiske sonene, untatt for lagene i sone 4. 

Det er fra loggen observert en forverring av reservoaregenskaper 

med dybden i denne sonen og dette er tatt hensyn til ved d minske 

perrneabiliteten med dybden i dette laget. Permeabil.iteten til- 

ordnet de ulike lag er oppsummert i tabell 3.3. 



Vertikale permeabiliteter --W -- 

Det er vanskelig 4 fasts12 den vertikale permeabiliteten i reservo- 

aret ut fra mslinger ps sms plugger. Ved fastsettelsen av 

vertikale permeabiliteter er det fors@kt tatt hensyn til ski- 

frigheten til de ulike lagene, Basert ps dette ble den verti- 

kale permeabiliteten satt til 10% av den horisonale permeabilitet 

i lag 2 og 3, mens den er satt til 50% av den horisontale i de 

andre lagene. Vertikal permeabilitet tilordnek de ulike lag er 

oppsummert i tabell 3.3. 

Fig. 3.1 viser tverrsnittet sammen med tykkelsen og petrofysiske 

parametre. 

Relative permeabiliteter olje/vann $(Residue11 oljemetning) 

Ved utarbeidelse av de relative permeabilitetskurvene er det tatt 

utgangspunkt i bsde vannfl@mmings eksperimeriter og relativ perme- 

abilitetsmslingene, og f@lgende fremgangsmste er benyttet: 

1) Kurveformen er tatt fra relativ permeabilitetsmdlinger. 

2) Residue11 oljemetning (Sor) er tatt fra vannfl8mmings- 

mblinger . 
3) Initiell (connate) vannmetning er tatt fra logganalyse. 

For at kurvene skal gi det rette endepunkt m.h.t. initiell vann- 

metning og residue11 oljemetning er f8lgende justering foretatt: 

hvor indeksene har f@lgende betydning: 

1: Fra relativ permeabilitetsmslinger 

2: Fra vannfl@mrningsmslinger 

3: Fra logganalyse 

Den initielle vannmetning danner basis for de ulike bergarts- 

parametre er vist i tabell 3.2. Berqartstypens tilordning i 

modell-lagene er vist i tabell 3.3. Relativ permebilitetskurvene for 

de ulike bergartstyper er vist i Fig. 3.2-3.4. 



Relativ permeabiliteter gass/vaske. 

P& det nsvarende tidspunkt eksisterer det ikke m2lte gass/vaske 

relative permeabiliteter for 34/10-Delta. Ut fra simulerings- 

studier av DSTffl p& 34/10-1, (appendix D) kan det fore1Q)pig antydes 

at. 

S gc = 0.01 (kritisk gassmetning) 

og 

krl = - 7 0  for S1 = 0.99 

r 1 = .S0 for S1 = 0.98 

Dessuten har man 

krl = 0 for Sl = Swc + Sor 

De karakteristiske bergartsparametre er vist i tabell 3.2 og relativ 

permeabilitetskurvene for de ulike bergartstyper er vist i fig. 3.5. 

Fig 3.6 viser bergartskurvenes tilordning til reservoarmodeller. 

Vaskeegenskaper 

B3de flash og differensielle eksperimenter ligger til grunn for 

de vaskeegenskaper som inngsr i simuleringsmodellen. Korreksjonene 

som er foretatt er i henhold til Amyx, Bass and whiting (ref. 1). 

En tabellarisk oversikt over vaskeegenskaper som er brukt i modellen 

er vist i tabell 3.4. 

Kapillartrykk 

Modellen vil beregne connate vannmetning eller 100% vannmetning i 

en blokk alt etter som midtpunktet i blokken ligger over eller 

under olje/vann kontakten. For 2 f2 en naturlig overgang av 

metningene nar kontakten er det innf@rt rettlinjede pseudo- 

kapillartrykk. I vann/olje systemet er punktene som definerer 

"kapillartrykkskurven" Pcwo = 4 psi ved Swc og Pcwo = -6 psi 

ved SW =l, og i gass/vaskesystemet er punktene P = 15 psi 
=go 

ved SIC (k,,=O) og P =-l5 psi ved S =l .  
c 90 1 

Vertikale transmissibiliteter. 

Helningen p5 reservoaret m2 tas hensyn til ved beregning av 

den vertikale transmissibiliteten. Dette er gjort ved 2 multi- 
2 plisere hver av de beregnede verdiene med en faktor p2 Cos g ,  

og hvor~C er helningsvinkelen. 



For 3 angi produktiviteten til brgnnene er der ngdvendig 3 

spesifisere en s3kalt brgnnindeks. Den er definert som 

W 1  = 0.001127 2 TT 

(In rb+ S - 0.5) - 
r 
W 

og er for alle brgnnene satt lik 1.052 - I O - ~  RB-cp/md-ft/dag 

Produksjonen fra brgnnene er styrt etter fglgende kriterier 

1) Det laveste strgmmende brgnnhullstrykk er 2000 psi 

2) Den maksimale vannproduksjonen fra en enkelt brgnn er 

IOOOO STB/D. 

3) Brgnnen stenges dersom oljeraten blir mindre enn 500 STB/D 

Det minimale strgmmende bunntrykk er bestemt ut fra trykktaps- 

bergninger i produksjonsrgr, og det er det laveste trykket som 

tillater reservoarv~sken H strgmme til overflaten. 
For vanninjeksjonebrgnnene er der maksimale strgmmende brgnn- 

hullstrykk satt til 5400 psi. Dette er diktert ut fra Gnsket 

om ikke 3 generere sprekker i formasjonene. 

3.4 PRODUKSJONSRATER. 

Total 

857.10 

produk 

tilstedevarende oljemengde i det simulerte omr3det er 

fat. I utgangspunktet er det valgt H forsgke med 6n 
S jonsbrgnn pr 100 1 o6 fat (sammenlignbart med  tatf fjord felt et) . 

Den geologiske tolkning av reservoaret gjgr det naturlig H 

studere den vertikale vaskebevegelse v.hj.a. tre produksjons- 

brgnner. Dette tilsier da at bredden p2 tverrsnittet m3 bli 

slik at tverrsnittsmodellen inneholder 1/3 av tilstedevzrende 

oljemengde i det simulerte omr3det. (Se avsnitt 3.1). 

Produksjonstesten p3 34/10-1 viste at det er stor mulighetet 

for sandproduksjon . i forbindelse med utviklingen av feltet. 



Det er i denne studien ikke utfgrt grundige undersgkelser an- 

gHende maksimal produksjonsrate fra en brgnn komplettert i slik 

ukonsolidert formasjon, men det er antatt at det er mulig H 

oppnH en oljeproduksjonsrate pH 10.000 STB/D fra en brann. 

Denne raten er beholdt gjennom hele studien. Brqjnnkompletterings- 

lengden er antatt b vare 50 ft. En rate pH 10.000 STB/D pr. 

brann fra 3 brgnner svarer til at 3.4% av tilstedevarende olje- 

mengde blir produsert pr. Sr. Effekten av gkende utt@mmings- 

rate er studert ved H doble og tredoble raten pr. brgnn. (Tabell 3.5) 
I den senere arealstudie er den tilsvarende Gkning foretatt 

ved H doble og tredoble antall brgnner. (Produksjonsraten fra 
hver brgnn hol'des pb 10.000 STB/D) . 

3.5 UTVINNINGSMEXANISMER 

Fglgende produksjonsmekanismer er simulert med tverrsnittsmodellen: 

1. Depletion 

2. Gassinjeksjon 

3. Vanninjeksjon 

4. ~ass/vanninjeksjon 

Brgnnplasseringene i kjgringene varierer noe. Det er lagt vekt 

pH b optimalisere brgnnplasseringene for H utsette vann og 
gass problemer sb lenge som mulig, og plasseringen er derfor 

avhengig av produksjonsmekanismen. Maksimal oljeproduksjon 

er satt til 10 000 fat/dag/br@nn for alle tilfellene. Produksjons- 

strategien for de ulike utvinningsmekanismer er beskrevet nedenfor: 

Depletion 

Reservoaret produseres fra 3 brgnner som er perforert rett 

over olje-vannkontak5en. Drivmekanismen er ekspansjon av 
9, 

vaskene og bergarten,' samt utviklingen av en gasskappe. 
---L 

Gassinjeksjon 

Reservoaret produseres fra 3 brgnner rett over olje-vannkontakten, 

og gassen blir injisert i 3 brgnner i toppen av reservoaret. 

Mengden av injisert gass tilsvarer produsert hydrokarbonvolum ved 

reservoarforhold slik at reservoartrykket holdes konstant. Brgnnene 

blir stengt ved GOF.>10.000 SCFJSTB. 



Vanninjeksjon 

Det er plassert 3 produksjonsbrqhner Gverst p3 strukturen og 

3 vanninjeksjonsbr4nner like under WOC. Reservoartrykket 

holdes konstant lik det initsielle trykket ved at det injiserte 

vannvolurn tilsvarer proausert hydrokarbonvolum ved reservoar- 

betingelser. Vanninjeksjonen settes i gang ved start av produksjonen. 

~ass/vann injeksjon 

Reservoaret produseres fra 3 br@nner relativt hoyt oppe i strukturen. 

All produsert gass blir injisert i toppen av reservoaret i en 

5 Ztrs periode. vannet blir injisert rett under WOC for Zt holde 
trykket oppe. Nzr vannet nZtr produksjonsbr@nnene, blir disse 

stengt av, og olje blir produsert fra gassinjektoren. Det er 

ogs5 sett p3 virkningen av Zt komprimere reservoaret i to Ztr 
for videre produksjonfra gass injektoren. 

Brannplasseringen for alle de fire produksjonsmekanismene er vist 

i tabell 3.6 og p5 figurer i kapittel 3.6 og 3.7 

3.6 Simuleringstilfeller 

Tabell 3.7 viser de forskjellige simuleringstilfeller. Tilfellene 

TD, T, TG og TGV er simuleringskj@ringer som er gjort for 

klarlegge ulike produksjonsmekanismer. Vanninjeksjon er studert 

i stqirre detalj hvor man ser p: sensitiviteten m.h.p. rate, 

helning p2 reservoaret, br@rnplassering og permeabilitet. 

I tverrsnittsstudien begynner alle produks jonsbrq5nnene samtidig 

Zt produsere maksimal rate etter en kort opptrappingsperiode. 
Tabell 3.8 viser plasseringen av injeksjonsbr0nnene for til- 

fellene T3 og T4, og tabell 3.9 viser tilsvarende for tilfellet 

T5. 



3.7 Resultater av tverrsnittskjaringene 

Fig. 3.7 viser brannplasseringen benyttet i depletion studien. 

Modellen er simulert i 10 Br. Siden kokepunktet (3788.5 psi) 

ligger bare 100-200 psi under trykket i strukturens Gvre lag, 

er det etter ett Br dannet en gasskappe. Simuleringen viser at 

det fra tverrsnittet kan produsere 30 000 STB/D i 5 5r far raten 

avtar raskt grunnet det begrensede BHP p2 2 000 psi i brannene. 

Det er da produsert 90% av den utvinnbare oljemengden. Etter 10 

Br ligger produksjonen p& 2 600 STB/D totalt, med gjennomsnittlig 

reservoartrykk p5 1975 psi (134 bar) . 

Fig. 3.7 viser ogss gassfronten (Sg > .10) etter 3 og 10 Br, og 

i fig. 3.8 er utvinningen mot produksjonstiden plottet. Produk- 

sjonsprofilen finnes i fig. 3.9, og gjennomsnittlig reservoartrykk 

som funksjon av produsert olje er vist i fig. 3.10. Iltvinnings- 

~ r a d e n  som fcnksjon av maksimal rate er vist i fig. 3.22. 

T-vannin j eks j on 

Fig. 3.11 viser brannplasseringen i basistilfellet for vanninjek- 

sjon. Maksimalraten pr. brann er 10 000 fat/dag, og produksjonen 

avsluttes etter 20 Br. Da er oljeraten 4900 STB/D som er 16% av 

den totale toppraten. Vannproduksjonen starter etter 11,l Ar i 

br8nn 1, og oljeraten begynner B falle etter 11,8 3r. Ved det 

tidspunkt er 71% av den utvinnbare oljemengden produsert. 

Produksjonsprofilen er vist i fig. 3.12 og metningsprofil i 

fig. 3.13. Utvinningsgraden som funksjon av maksimal rate er 

vist i fig. 3.22. 

Brannplasseringen i gassinjeksjonstilfellet er vist i fig. 3.14. 

Modellen er simulert i 16 Br. En avre grense p3 GOR lik 10 000 

SCF/STB nss i brann nr. 1 etter 8,s &r og brannen stenges. 

Brann nr. 2 stenges etter 12,2 Br og brann nr. 3 etter 15,4 Sr. 

Etter 8,5 Br er 70% av de utvinnbare reservene produsert. 

Total gassinjeksjon er 252.4 *log SCF (1.37-GIP) . 



Gassfronten (Sg > .10) etter 5, 10 og 15 br er vist i fig. 3.14. 

Produksjonsprofilen er vist i fig. 3.15. Injisert gassrate som 

funksjon av injeksjonstiden og olje utvunnet mot fraksjon av 

initiell gass injisert er vist henholdsvis i fig. 3.16 og 3.17. 

Utvinningsgrad som funksjon av maksimal rate er vist i fig. 3.22. 

En mer optimal brdnnplassering vil sannsynligvis kunne gi en noe 

hdyere utvinningsgrad. 

TGV-gass/vanninjeksjon 

Brdnnplasseringen for dette tilfellet er vist i fig. 3.18. 

Modellen simulerer en produksjonstid pb 26 br. All produsert gass 

fra feltet blir gjennom en brdnn injisert i reservoarets @vre del 

for en periode av 5 Sr. Gjennomsnittlig injeksjonsrate ligger 

pb 17.6010~ SCF/D. Det injiseres totalt 31.8.10~ SCF (17.3% av GIP). 

Det dannes en gasskappe i reservoaret etter $ br. Gassinjeksjonen 

blir avbrutt etter 5 br da dette antas b vare et relevant tids- 
punkt for annen avsetning av gassen. Under gassinjeksjonen er det 

injisert vann i reservoaret for b holde trykket oppe og for b 

begrense gasskappens omfang. 

Reservoaret lar seg produsere med maksimal rate i 12 3r fdr vannet 

bryter gjennom i produksjonsbrq5nnene. Det er da produsert 76% av 

den mengden som er utvunnet etter 20 br. Produksjoncn avsluttes 

etter 20 br. Total oljerate for feltet er 3400 STB/D med en 

vannfraksjon pb 0,7. Total vanninjeks jon er 256.8 *106 STB 

(.64*WIP). Total gassproduksjon er l02.l*l0~ SCF (55.4% av GIP). 

To sensitiviteter ble kj@rt med hensyn til feltets videre produk- 

sjon. 

1. Direkte produksjon fra gassinjektor fra 20-26 &r (brdnn 4). 

2. Komprimering av gasskappen i 2 &r med vanninjeksjon, sb 

produksjon fra 22-26 Sr fra gassinjektor (brdnn 4). 

1. Den direkte produksjonen fra gassinjektoren gir et meget h8yt gass/ 

olje forhold ved oppstartingen. Et dvre tak p5 16.10~ SCF/D 

settes p& produksjonen. Gjennomsnittlig oljeproduksjon fra 

20-26 br er 3616 STB/D med stdrst produksjon de 2 siste brene. 
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net er da brutt gjennom i brqinnen. Total vanninjeksjon er 

.7 - 106 ( .7O -WIP) , og den totale gassproduks jonen er 
9 .6*10 SCF (67.7% av GIP). 

2. Ved maksimal vanninjeksjon fra 20 til 22 3r, begrenset av 

maksimalt BHP p5 5500 psi, f@r produksjon fra gassinjektoren 

(br@nn 4), blir produksjonsbildet forskj@vet noe, men likner 

ellers meget p& tilfelle nr. 1. Gjennomsnittlig produksjon fra 

22-26 5r er 5306 STB/D. Vannet bryter gjennom i brqinnen etter 

24% Br. Oljeraten faller da raskt. Total vanninjeksjon 

286.1010~ STB (.89looip). Total gass produksjon 

l20.6~l0~ SCF (65.5% av GIP). 

I fig. 3.18 er vannfronten (SW = .10) etter 5, 10 og 15 Zr sammen 

med GOC etter 5 5r vist. Olje/vann- og gassproduksjonen som 

funksjon av tiden er plottet henholdsvis i fig. 3.19 og 3.20. 

Utvinningsprosenten mot maksimal oljerate er vist i fig. 3.22. 

Brqinnplasseringen i dette sensitivitetstilfellet er som vist i 

fig. 3.11. Med en qikning av maksimalraten til 20 000 BOPD/br@nn 

(egentlig dobling av antall brqinner) er produksjonstiden 15 Sr, og 

den totale oljeraten er da 3600 BOPD d.v.s. 6% av toppraten. 

Etter 4,5 5r begynner vannproduksjonen i brqinn 1, og etter 4,8 Zr 

reduseres toppraten. 57,5% av den utvinnbare oljemengden er da 

produsert. Produksjonsprofilen er vist i fig. 3.23. 

Brqinnplasseringen i dette sensitivitetstilfellet er som vist i 

fig. 3.11. Produksjonstiden er 11.5 Br med en maksimalrate p3 

30 000 BOPD/brqinn (egentlig en tredobling av antall br4nner). 

Oljeraten etter 11,5 3r er 5000 BOPD d.v.s. 5.6% av 90 000 BOPD. 

Produksjon av vann begynner etter 2,6 5r, og toppraten reduseres 

etter 2,8 br. Det er da utvunnet 50,1% av den utvinnbare olje- 

mengden. Produksjonsprofilen er vist i fig. 3.24. 

Fig. 3-25 viser utvinningsprosent rnot produksjonstiden for 

tilfellene T, T1 og T2. 



Brgnnplasseringen i dette sensitivitetstilfellet (reservoardip p& 

6O) er vist i fig. 3.26. Oljeraten etter 20 2r er 4300 BOPD. 

Vannproduksjonen begynner etter 14 Zr og reduksjonen i oljeraten 

inntreffer etter 14,8 2r. Da er 88,3% av den utvinnbare olje- 

mengden produsert. Produksjonsprofil i fig. 3.27. 

Bronnplasseringen for disse sensitivitetstilfellene er vist i 

fig. 3.28. Det ble her forsgkt 3 optimalisere posisjonene til 
vanninjeksjonsbr8nnene. Forandringene fikk ingen merkbar inn- 

virkning p2 produksjonsprofilen sammenlignet med basistilfellet. 

Produksjonsprofilene med reduksjon i permeabiliteten og basis- 

tilfellet er vist i fig. 3.29. 

For tilfellet T6 er 58,1% produsert av den utvinnbare oljemengden 

n2r oljeraten begynner 2 falle etter 9 Sr, og for tilfellet T7 er 
tallene henholdsvis 52,7% og 8,3 Sr. 

I fig. 3.30 er utvinningsprosent mot prosent av maksimalrate vist 

for tilfellene T, T1, T2, T3 og T6. 

3.8 Psuedo-relative permeabiliteter 

Bsultatene som man f2r fra de todimensjonale tverrsnittskjq5ringene 

brukes b1.a. til 2 generere pseudo-relative permeabiliteter. 

Innledningsvis ble det generert 27 pseudo-relative permeabilitets- 

kurver for hver celle f.0.m. celle 9 i basistilfellet. Det ble 

ogss laget kurver fra tilfellene T1 og T2 for 2 se pi rate- 

avhengigheten. 

Disse kurvene vil bli brukt som relative permeabiliteter i areal- 

modellen (se kapittel 4). 



3.9 Konklusjon 

Fig. 3.22 viser utvinningsprosenten av olje som funksjon av 

prosent av platdraten for tilfellene vanninjeksjon (T), gass/ 

vanninjeksjon, gassinjeksjon og depletion (ingen injeksjon). 

Som det framg3r av figuren er resultatene med de ulike produk- 

sjonsmekanismene ganske forskjellige. Depletion gir d8rligst 

resultat. Prodttksjonsforl@pet med bare vanninjeksjon og gass/ 

vanninjeksjon har tilnarmet sarnme oppfBrse1, mens bare gassin- 

jeksjon fgrer til lavere utvinning. 

I den videre studie er det forutsatt at det eksisterer mulig- 

heter for gass salg n&r det er aktuelt 3 starte produksjon fra 
dette feltet. Dersom dette er tilfellet, er det ikke Bnskelig 

B injisere gass i reservoaret da det vil komplisere operasjonene 
og reservoarstyringen. P3 dette grunnlag er bare tilfellene 

med vanninjeksjon studert videre. 



KAPITTEL 4 

LINEERMODELL 

4.1 Innledning 

De areale effektene vil i neste kapittel bli studert i en todim- 

ensjonal arealmodell. For % vare sikre p% at denne modellen 

reproduserer den vertikale vaskebevegelsen cbservert i tverr- 

snittsstudien ble det utfGrt en sammenligning mellom resul- 

tatene fra den todimensjonale tverrsnittsmodellen og den 

endimensjonale modellen. 

4.2 Modellbeskrivelse 

Modellen som brukes tilsvarer den todimensjonale tverrsnitts- 

modellen med 37 celler i horisontalretningen og ett lag. 

Fig. 4.1 viser et snitt gjennom modellen. 

Den initielle vannmetning i modellen m& justeres v.hj.a. rett- 

linjede pseudo-kapillzrtrykkskurver slik at overensstemmelsen 

mellom en-og ti-lagsmodellen er best mulig og at en horisontal 

olje/vann kontakt oppn%s (fig. 4.2). Fig. 4.3 viser en sammen- 

ligning mellom begynnelses vannmetninger i de to- og endimen- 

sjonale tverrsnitts modeller. 

Tabell 4.1 viser midlede pordsitet og permeabilitet for de 

enkelte celler. 

Ved siden av % bruke de genererte pseudo relative permeabili- 

tetene for hver celle i reservoaret, benyttes det ogs5 brann- 

kurver for produksjonsbrqmnene som er plassert i cellene 24, 29 

og 34. Kurveformen for brqmnkurvene er den same som pseudo 

relative permeabilitetskurvene, men endepunktene er forskjellige. 

Det m5 korrigeres for perforerings-intervallets posisjon i for- 

hold til olje/vann kontakten. Fra tverrsnittskjgringene kan 

man bestemme hvor stor vannmetningen er i den cellen hvor 

produksjonsbrg5nnen er n%r vannproduksjonen starter. Ved denne 

vannmetningen er K = 0 og Kro = 1. rw 



~t utvalg av de pseudo-relative permeabilitetskurver som er 

benyttet i sammenligningen er vist i fig. 4.4 - 4.8 (se tabell 

4.21, og et utvalg av brGnn-pseudo-kurvene er vist i fig. 4.9 - 
4 .l5 (se tabell 4.2) . 

I arealstudien er det Gnskelig 5 minimalisere antall celler i 

modellen og det er studert om dette er mulig ved 3 redusere 

antall celler i den endimensjonale modellen fra 37 til 15. 

Dette er gjort ved 3 slz sammen to og to celler i stGrstedelen 

av reservoaret (fig. 4 .l6) . 

4.3 Simuleringstilfeller 

De simuleringskjGringer som er blitt utfGrt med lineaxmodellen 

er vist i tabell 4.2. Det er ogsz nevnt hvilke tilfeller som 

er sammenlignet i denne modellen og den todimensjonale tverr- 

snittsmodellen. Dessuten er det angitt fra hvilke tilfeller i 

tverrsnittsmodellen man har tatt de pseudo-relative permeabili- 

tetskurver fra som brukes for reservoaret og brGnnene i linezr- 

modellen. Figurhenvisninger til disse kurvene er ogsz nevnt. 

4.4 Resultater 

NGkkelresultater fra simuleringene med linezrmodellen er vist i 

tabell 4.3. 

De enkelte simuleringstilfellene gir falgende resultat: 

El, E2 

Overensstemmelsen mellom El og E2 er, etter det tabell 4.3 

viser, tilfredstillende. Dette betyr at for seinere simulerings- 

kjGringer vil bare 3 pseudo-relative permeabilitetskurver for 

reservoaret bli brukt. Disse er hentet fra cellene 9, 15 og 26 

og dekker henholdsvis cellene f.0.m. 9, 20 og 37. Fig. 4.4, 

4.5 og 4.6 viser disse kurvene. 

I fig. 4.17 er det vist en sammenligning mellom E2 og T. For 

tilfellet E2 begynner vannproduksjonen i brgnn 1, 2 og 3 hen- 

holdsvis etter 10.8, 14.7 og 16.8 zr og for tilfellet T er de 

tilsvarende tallene 11.1, 15.0 og 17 Sr. Produksjonsforl~pet 

er m.a.0. for E2 og T ganske like. 



Vannproduksjonen begynner i tilfellet E3 etter 3.3, 4.7 og 5.8 

&r i henholdsvis prod. br@nn 1, 2 og 3 og de tilsvarende tall 

er 2.6, 4.0 og 4.5 sr for tilfellet T2. 

Etter 2.8, 4.2 og 5.8 &r starter vannproduksjonen. Sammen- 

lignet med T2 er det bare br@nn 3 som avviker b&de m.h.t. start 

av vannproduksjon og oljeproduksjon. Fig. 4.18 viser produk- 

sjonsforl@pet for E4 og T2. 

E5 - 
Den laveste gjennomsnittlige vannmetning i celle 34 som gir 

vannproduksjon i br@nn 3 er i tilfellet E5 blitt satt for h@y. 

Dette har f@rt til en uforholdsmessig stor oljeproduksjon og 

seinere start av vannproduksjonen i br@nn 3. Men det E5 viser 

er at oljeproduksjonen totalt sett er langt dsrligere enn T2. 

Produksjonsforl@pet her f@lger stort sett det i E2/T. 

E7 - 
Produksjonsforl@pet blir ikke p3virket av reduksjonen av antall 

celler fra 37 til 15 (tilfellet E2/E7 i tabell 4.3). Det er 

bare br@nn 3 som avviker litt. I E7 begynner oljeraten & falle 

i denne br@nnen 0.3 &r etter tilsvarende brann i E2. 

4.5 Konklusjon 

De resultater som linearmodellen har gitt sammenlignet med 10- 

lagsmodellen er for tilfellet E2/T meget gode. 

N&r det gjelder de andre tilfellene, er overensstemmelsen ikke 

S& god. I tilfellene E3, E4 og E5 er toppraten av olje @kt til 

30 000 fat/d@gn pr. br@nn, mens man bruker ulike typer pseudo- 

relative permeabilitetskurver i hvert tilfelle. E3 og E4 kom 

best ut av sammenligningen med T2, mens E5 ga dsrligst resultat. 



Ved d se pd de pseudo-relative permeabilitetskurver som brukes 

(kap. 4.31, oppdager man en merkbar forskjell i K ro Tendensen 

er at ndr raten qjker, vil Kro avta samtidig sorn K qjker ved en rw 
gitt vannmetning. For fd en antydning om st4rrelsesordenen 

kan det nevnes at ved en vannmetning pd 30% faller Kro med 20-309 

ved en gkning av raten fra 10 000 til 30 000 fat/dqjgn/br@nn, 

samtidig @ker Kr, med ca. 5%. Dette gjelder for cellene 24, 26 

og 29. For cellene 9, 15 og 34 har man ikke p8 langt nar samme 

f8lsomhet. 

Dette er drsaken til det d2rlige resultatet i E5 der alle 

kurvene som brukes er generert i tilfelle T2 hvor vi har en 

rate pd 30 000 fat/d@gn/brqjnn. Man fgr her se hvor avgj8rende 

de relative permeabilitene er for produksjonsforl@pet. 

Sett p2 bakgrunn av de slutninger man kan trekke ut fra de 

simuleringskjqjringene som er utfqjrt med linearmodellen, har man 

for videre studier med arealmodellen besluttet 2 bruke de tre 

pseudo relative permeabilitetskurver for re S ervoare t f r a t i l f e l le T , 
og for produksjonsbr@nnene vil man bruke kurver som bdde er 

generert i T, T1 og T2 - avhengig av toppraten/antall br8nner. 



KAPITTEL 5 

Arealmodellen 

5.1 Modellbeskrivelse 

I arealmodellen er reservoaret delt opp i et rutenett p2 

35-30 blokker i horisontalplanet med en blokkst@rrelse p2 

250.100 m 

Det gridm@nsteret sorn benyttes i arealstudien er vist i fig. 

5.1. De tykkere strekene viser forkastningene, og de skra- 

verte blokkene avgrenser reservoaret. Den rette streken sorn . 
g& p2 tvers av rutemGnsteret i fig. 5.1 viser hvor tverr- 

snittet i fig. 3.1 er plassert i arealmodellen. 

Utgangspunktet for fig. 5.1 er strukturkartet i fig. 5.2. 

Det er bare feltene 1, 2 og 3 i fig. 5.1 sorn inngsr i 

studien, dvs. at forkastningsblokken rundt 34/10-3 ikke er 

tatt med. 

6 Felt 1 inneholder i modellen 146-10 STB olje, mens felt 2 

og 3 henholdsvis inneholder 350.10~ STB og 358 *106 STB. (KnEr. tab. 

1.9). 

5.2 Bergartsparametre i modellen 

Bergartsegenskapene er de sarnme sorn ble brukt i tverrsnitts- 

modellen. I arealmodellen midles disse for hver blokk. Det sorn 

er avgj@rende for denne midlingen er tykkelsen og p$ hvilken 

side av forkastningen blokkene ligger - dvs. hvilken del av 
Brentsanden sorn er erodert bort. 

I fig. 5.3 er blokktykkelsene som er brukt i modellen vist. 

Permeabilitetene sorn brukes har samme verdi i X- og Y-retningen 

for hver blokk. Fig. 5.4 viser permeabilitetene i darcy. 

Por@siteten i hver blokk finner man i fig. 5.5. 

De tre pseudo relative permeabilitetskurvene sorn ble generert i 

tilfelle T (fig. 4.4, 4.5, 4.6) ajelder for ulike deler av 
reservoaret. 



Permeabilitetskurvene i fig. 4.4, sorn vi kaller bergartstype 

1, er generert fra celle 9 sorn ligger i vannsonen (fig. 3.1). 

I arealmodellen vil derfor blokker sorn ligger i vannsonen bli 

tilordnet bergartstype 1. Bergartstype 2 sorn er representert 

med fig. 4,5 er generert fra celle 15 sorn ligger i overgangssonen 

mellom vann og oljen. Blokker sorn har tilsvarende plassering 

i arealmodellen vil £2 bergartstype 2. Den tredje bergartstypen 

sorn vi finner i fig. 4.6 er hentet fra celle 26 sorn ligger i 

en rein oljesone. Bergartstype 3 vil derfor dekke blokker med 

bare olje. Fig. 5.6 viser fordelingen av de ulike bergarts- 

typene . 
5.3 Feltutviklingsplan 

I tverrsnittmodellen ble det brukt tre ulike oljerater pr. 

000 fat/d@gn - basisraten p5 10 
- 20 000 fat/d@gn 
- 30 000 fat/d@gn 

I arealstudien vil man bruke en fast oljerate p5 10.000 fat/d@gn 

pr. br@nn gjennom hele studien. ( K r i f r .  avsnitt 3.4.) I basis- 

tilfellet blir det brukt 3 produksjons- og 3 injeksjonsbrGnner 

pr. felt sorn tilsvarer tilfellet T i tverrsnittsmodellen. For 

2 £5 en topp oljerate p5 60 000 og 90 000 fat/d@gn, sorn vi hadde 
henholdsvis i tilfellene T1 og T2 i kap. 3, blir antall produk- 

sjonsbrqhner Bket til 6 og 9 pr. felt. 

N&r det gjelder plassering av brqhnene i det gridmGnsteret sorn 

er vist i fig. 5.1, m5 man ta utgangspunkt i tverrsnittet i 

fig. 3.1. De pseudo relative permeabilitetskurvene sorn ble 

generert for hver br@nn fra tilfellene T, T1 og T2, kan bare 

brukes for brgnner i arealmodellen med tilsvarende plassering 

p& strukturen sorn i fig. 3.1. Dette betyr at vi har 3 ulike 

typer produksjonsbrqhner sorn eist i tabell 5.1 (jfr. tab. 3.6). 

Plasseringen av produksjonsbr@nne~e er bestemt p2 grunnlag av 

fig. 5.3 og 5.4, og ut i fra det gnske om 5 £5 representert 

alle tre brq5nntypene pr. felt. 



5.4 Simuleringstilfeller 

I alle tilfellene (untatt AB) ble det brukt trinnvis opp- 

starting av feltet. En produksjonsbrglnn og en injeksjons- 

brglnn ble satt i produksjon hvert halvdr. 

De tilfellene som er studert er vist i tabell 5.2. 

5.5 Resultater 

De enkelte simuleringstilfeller med arealrnodellen ga fq5lyende 

resultat: 

A 

Fig. 5.7 viser brglnnplasseringen som er benyttet i basistil- 

fellet, oy i fig. 5.8 er utvinningsprosent mot prosent av 

topprate vist for hvert felt og totalt for alle tre feltene, 

Det fremgdr av den sistnevnte figuren at produksjonsforl@pet 

for felt 2 og 3 er tilnarmet like,mens felt 1 har en annen 

oppfglrsel. 

Produksjcnstiden er 25 Br og oljeraten er da 3,3%, 11,7% og 

14,7% av toppraten for henholdsvis felt 1, 2 og 3. Etter 

2,5 Brs produksjon i felt 1 begynner oljeraten 5 avta. Det 

er da utvunnet 30% av den utvinnbare mengden som er 39,6% 

av OIP. For felt 2 er tallene 8 Br, 53%, 44,7% og for felt 

3 er tilsvarende tall 8,5 Br, 53% og 46,3%. 

Produksjonsprofiler er vist i fig. 5.9. 

Grunnen til den store forskjellen i resultatene fra feltene 

2, 3 og 1, er at man i felt 1 har et annet tverrsnitt med en 

mindre helningsvinkel enn det tverrsnittet man har i felt 3 

gjennom 34/10-Isom er utgangspunktet for arealmodellen. Som 

nevnt i kap. 5.2 og 5.3 er genereringen av pseudo relative 

permeabilitetskurver avhengig av tverrsnittet. Derfor er de 

pseudokurver som brukes i felt 1 ikke representative - de 
fglrer b1.a til at vannproduksjonen starter altfor tidlig. 

Ved studiet av effekten av antall brglnner (A1 og A2) er derfor 

felt 1 ikke tatt med. 



All A2 

Figurene 5.10 og 5.11 viser br@nnplasseringene i disse to til- 

fellene. Med en @kning av antall prod. br. til 6 og 9 pr. felt 

er henholdsvis produksjonstiden 13 og 16 Zr. Det er da utvunnet 

47,4% i tilfellet A1 og 48,4% i tilfellet A2 av OIP i felt 2 og 3. 

Reduksjonen i oljeraten intreffer etter dr@ye 5 Zr i A1 og i A2 

ett 3r tidligere. Det er da utvunnet 50% i A1 og 44% i A2 

av de utvinnbare reservene i felt 2 og 3. 

Utvinningsprosent mot maksimal oljerate for tilfellene A1 og A2 

sammen med tilfellet A for bare felt 2 og 3 er vist i fig. 5.12 . 

A3 

Kommunikasjon mellom feltene f@rer til en h@yere utvinning og 

et bedre produksjonsforl@p i forhold til tilfellet A. 

Str@mmen av reservoarvaske mellom feltene er slik at totalpro- 

duksjonen i felt 1 @ker med 76%, i felt 2 Qsker den med 15% og 

i felt 3 avtar den med 21% etter 25 3rs produksjon. Dette farer 

til en @kning i utvinning fra alle tre feltene p5 3.7%. 

N5r oljeraten begynner 3 avta etter dr@ye 8 Zr, er vel 50% av 

den utvinnbare oljemengden produsert. 

Fig. 5.13 viser produksjonsforl@pet for tilfellene A og A3. 

A4 

BrQnnplasseringen for dette tilfelle er vist i fig. 5.14. 

Samlingen av produksjonsbrq5nnene i felt 2 og 3 f@rer til at 

toppraten holdes et dr@yt Br lenger enn i A3. Ved det tids- 

punktet hvor oljeraten begynner 5 avta, er 61% av den utvinn- 

bare oljerdengden produsert. Men utvinningsprosenten er nZ blitt 

redusert med 3.7% fra tilfellet A3 til 44,6% 



Grunnen til at plat2raten holdes lenger er at produksjonsbr@n- 

nene n2i ligger lenger oppe p5 strukturen. Dette f@rer til at 

det tar lenger tid f@r vannfronten bryter igjennom i produk- 

sjonsbr@nnene. Ettersom man ikke har produksjonsbrgmner i felt 

1, vil det meste av oljen her bli liggende igjen og vannfronten 

vil fortrenge mindre olje. Resultatet blir lavere utvinning, 

og vannraten n2r raskt maksimal verdi etter gjennombrudd som 

igjen resulteter i en drastisk reduksjon i oljeraten. 

F i g .  5.15 viser en sammenligning mellom tilfellene A3 og A4 hvor 

prosent av maksimal oljerate er plottet mot utvinningsprosenten, 

A5 - 
Tilfellet A5 er utf@rt for 2 kontrollere om den opptrappings- 
kurve som er brukt for br@nnene har noen effekt p2 det videre 

produksjonsforl@p. Alle br@nnene er n2 satt igang samtidig. 

Det viser seg at produksjonsforl@pe+ for A8 f@lger det for A 

etter at platzraten n3s. 

A6 - 
Den nevnte reduksjon i permeabiliteten har ingen nevneverdig 



L-U 

5.6 KONKLUSJON 

Resultatene fra simuleringskj8ringene viser en del problemer 

med den modellen som er benyttet. Dette gjelder som tidligere 

nevnt fqirst og fremstfelt 1. 

Dataene for reservoaret som brukes i modellen er usikre, 

og kjqiringene er derfor 2 betrakte som sensitiviteter med 
sikte p2 2 gi en antydning i hvilket omr2de resultatene kan 
ligge . 

Effekten av antall brqinner p2 produksjonsforl@pet er ikke 

stor for felt 2  og 3. Det er plasseringen av disse - sammen 
med forkastningsmqinsteret som er avgjqirende. Spesielt viktig 

er det 2 £2 klarlagt kommunikasjonen mellom feltene. 

Utvinningsfaktoren varierer mellom 4 4 . 6 %  ( A 4 )  og 48 .4% ( A 2 ) .  

















































































































































































































Introduction 

This was the first well drilled in block 34/10. The objective 

was to test Jurassic sandstones for hydrocarbon accumulations. 

The objective of this report is to evaluate the petrophysical 

properties of the reservoir sections, based on log, core and 

DST data. 

Summary 

Four potential reservoir zones where penetrated by this well 

(Brent, Dunlin, ~tatf jord and Triassic ( ? )  . ) 

Brent is hydrocarbon bearing, and the three others are water 

bearing. 

Brent formation encounters 127.5 m of net pay. The poroperm- 
characteristics are very good; average porosity is 31.5 % and 

average watersaturation is 15.1 % . The permeability varies 

from LOO md to several Darcies. 

Lithology 

The Brent reservoir has been divided into five different zones: 

TARBERT (1781.5 m - 1798 m RKB): Consist of mostly clean sand- ................................ 
stone with good poropexm - characteristics. Some streaks of 

calcitic cemented sandstone with non reservoir characteristics 

are present. 



NESS (1798 - 1834 m): Consist of interbedded sand, silt, shale ..................... 
and coal. Mica, K-feldspar and siderite are present. Poroperm- 

characteristics are good in the sandstone. 

ETIVE ...................... (1834 - 1872 m): Massive, fairly clean sandstone with 

good poropermcharacteristics. Some mica and K-feldspar is present 

and gives high GR deflection. 

(1872 - 1936 mli Fairly clean sandstone with some amount .................... 
of mica, K-feldspar and siderite. Poropermcharacteristics are 

good. 

H?23:-1&l36 -,&ziZ-& Non-reservoir rock. Mostly shale. 

Dunlin formathon (1947 - 2268.5 m) mostly consists of shale. -. . - -M. -- 
There is one zone of silty, shaly sand between 2021 and 2082 

(see enclosed CPI) . 

Statfjord - - .-. formation (2268.5 - 2349 m): Interbedded sand and 

shales. Porosities are in the order of 20 - 30% in the clean 
sands. 

Triassic formation (2349 - ? )  
"" --.-- - - .- .---p 

: Interbedded sands and 

shales. Porosities in the range of 20 - 30%. 

Summary log is enclosed for BRENT formation. Analog version of 

CPI is enclosed for DUNLIN "sand", STATFJORD and TRIASSIC for- 

mations. 



Input parameters 

The input parameters have been chosen from crossplots, measured 

data and empirical relations. 

Shale parameters 

The shale parameters have been picked from crassplots and 

visual inspection of the logs. The high GRmin value in zone 

1834 - 1947 is due to the high natural gamma ray level in this 
zone, due to mica and K-feldspar. The table below lists the 

parameters used by interval: 

Interval @NSH pbsh b t S ~  RSH GR min GR max - 

Matrix parameters 

The following matrix parameters were used as input into a complex 

lithology model: 



Q u a r t s  ; 2.65 gm/cc , - 0.035 ( f r a c . )  CNL 

Heavy minera ls ;  2.90 gm/cc, + 0.25 ( f r a c .  ) CNL 

Fluid  ; 1.0  gm/cc, + 1.0 ( f r a c . )  CNL 

This  has  been c a l i b r a t e d  so a s  t o  o b t a i n  p o r o s i t i e s  i n  t h e  same 

range a s  measured on cores .  A comparison between log  and core  

p o r o s i t i e s  i s  presented  l a t e r  i n  t h i s  r e p o r t .  

Formation f a c t o r  

~umble 's  equat ion has been app l i ed  i n  t h e  c a l c u l a t i o n s .  This  

r e l a t i o n s h i p  i s  recommended f o r  s o f t  formations: 



Formation water salinity 

BRENT FORMATION --------------- 

The only information available is the SP. This curve is not 

good on the ISF sonde, where the SP-curve is influenced by 

the Induction sonde. On DLL it has a general shift towards 

the base of the log. A deflection of -10 mV has been used 

for Rw - determination. 

SSPa -10 mV, TEMP = 160*~, Rmf = 0.1 Qm 

4 Rw = 0.075 Rm 4-45.000 ppm NaCl 

This formation is water bearing and magnolia~lot is used to- 

gether with SP. 

SSP = -14 mV, TEMP = 1 8 0 ~ ~ ~  Rmf a 0.093 Rm 
J+ Rw = 0.063 Rm4~45.000 ppm NaCl 

Magnolia plot : 

Porosity versus I./ K (Fig. 6)  

In the calculations, Rw E 0.063 G?m has been used. 



Tempera ture  

C o n s t a n t  t e m p e r a t u r e  h a s  been assumed f o r  c a l c u l a t i o n s :  

B r e n t  fm : 1 6 0 ~ ~  

S t a t f j / D u n l i n  : 1 8 0 ~ ~  

(see e n c l o s e d  p l o t  o f  t e m p e r a t u r e  v e r s u s  d e p t h . )  (F ig .  1) 

Mud f i l t r a t e  r e s i s t i v i t y  

The measured v a l u e  o f  t h e  m u d f i l t r a t e  i m m e d i a t e l y  p r i o r  t o  

l o g g i n g  h a s  been used  i n  t h e  c a l c u l a t i o n s .  T h i s  i s  n o t  s t r i c t l y  

c o r r e c t ,  s i n c e  t h e  s a l i n i t y  may change from t h e  t i m e  o f  d r i l l i n g  

till l o g g i n g .  I t  i s  i m p o s s i b l e  t o  c o r r e c t  t h e  l o g  r e s p o n s e s  f o r  

t h i s  e f f e c t ,  s o  f o r  t h e  s a k e  o f  c o n s i s t e n c y ,  t h e  measured v a l u e s  

have  been used:  

BRENT 

DUNLIN & STATFJORD: 0.093 Rm ~ 1 8 0 ~ ~  

R e s i s t i v i t y  

DLL h a s  been used .  I t  h a s  been c o r r e c t e d  a c c o r d i n g  t o  c h a r t  

R i n t  - 9 (Schlumberger  c h a r t - b o o k ) .  MSFL i s  u s e d  f o r  Rxo. 

I l d  (6FF40) h a s  been u s e d  u n c o r r e c t e d  f o r  RT and M L L . h a s  been  

used f o r  Rxo. 

HYDROCARBON DENSITY ------------------- 

The hydrocarbon d e n s i t y  i s  c a l c u l a t e d  from t h e  RFT and DST 

measurements  i n  B r e n t  f o r m a t i o n .  The p r e s s u r e  v e r s u s  d e p t h  

g r a d i e n t  c o r r e s p o n d s  t o  a hydrocarbon d e n s i t y  o f  0.784 gm/cc. 



Computation 

GR, FDC/CNL - crossplot and RT have been used for Vshale 
calculatios. Below is specified within which intervals the 

different indicators have been used: 

1765 - 1781.5 : FDC/CNL 

1781.5- 1834 : FDC/CNL, GR 

1834 - 1960 : FDC/CNL, GR, RT 

2020 - 2100 : FDC/CNL, GR 

2225 - 2460 : FDC/CNL, GR 

In the intervals where several indicators have been used, the 

minimum value has been used. Fig.2 shows all the shale- 

indicators for Brent-reservoir together with the final VSH. 

Porosity ------- 

The porosity is calculated with a complex lithology model, using 

the FDC and CNL as porosity tools. 

Lab measurements (Statoil Petrophysical Lab.) at overburden 

conditions show that the reduction factor of porosity measured 

at atmospheric pressure to overburden condition should be in the 

order of 96 - 98%. The table below shows a comparison between 

log porosity and core porosity (atmospheric). Core porosities are 

plotted versus log derived porosities on Fig. 4. Fig. 5 shows 
frequency plots of PHIF and PORHE. 

COMPARISON BETWEEN CORE AND LOG 

POROSITY 

1834 -1852 

1875 -1887 

1902.5-1920 



Matrix d e n s i t y  

The program c a l c u l a t e s  apparent  matr ix  d e n s i t y .  The t a b l e  

below shows a comparison between matr ix  d e n s i t y  measured on 

core  and from t h e  c a l c u l a t i o n s :  

pma from core  Zore no. 

5  

8 

9 ,  10 

pma from logs  _i Log i n t e r v a l  

1834 -1852 

1875 -1887 

1902.5 -1920 

This  i n d i c a t e s  t h a t  t h e  model should be wel l  f i t  f o r  ETIVE 

and t h e  upper p a r t  of XWJhJClCH, b u t  not  too  good f o r  t h e  lower 

p a r t  of R,?~\~KXII-I. The p o r o s i t y ,  however, i s  i n  t h e  r i g h t  order  

of magnitude, s o  t h e  model can be used f o r  t h i s  p a r t  of t h e  

r e s e r v o i r  too .  



Water saturation 

The Nigeria-equation (Schlumberger) has been used together 

with Humble's relation for formation factor. 

NIGERIA EQUATION: 

1 - =  clay)^ SW + am swn 
R~ Rclay aRw 

Where : 

Deep resistivity (Resistivity of virgin zone) 

Water saturation 

Resistivity of clay (Rsh) 

Vclay - exponent (Recommended range: 1 to 2 ) l . G  used 

Porosity 

Lithology factor (Humble: a = 0.62) 

Formation water resistivity 

Saturation exponent 

Cementation exponent 

Permeability 

Horizontal permeability has been plotted versus helium porosity 

on fig. 3 . There are two distinct trends for ETIVE and RILDWH. 

TARBERT and NESS have too few datapoints to give a distinct 

trend. 

The following 

found : 

relationship between 

ETIVE : (ZI = -1 + 806.8 log k 

RANNOCH: 8 = .15+ .07 log k 

porosity and permeability 

where 0 in fract. and k in md. 



Mechanical p r o p e r t i e s  

The undercompacted n a t u r e  of t h e  formation i n d i c a t e  t h a t  

sand c o n t r o l  (probably g rave l  pack) w i l l  be  needed i n  

product ion from t h i s  formation.  Both DST 1 and DST 2 

produced sand during t e s t i n g .  

Work w i l l  t h e r e f o r e  be done i n  o rde r  t o  enable  us  ( i f  

p o s s i b l e )  t o  p r e d i c t  t h e  c r i t i c a l  f low r a t e .  

Spec ia l  measurements on cores  and s p e c i a l l y  designed d r i l l  

stem tests a r e  necessary i n  o r d e r  t o  o b t a i n  t h i s .  



Coring summary 

Twelwe c o r e s  w e r e  c u t  i n  BRENT format ion  and one i n  DUNLIN 

format ion .  Below i s  l i s t e d  t h e  c o r r e l a t i o n  t h a t  has  been 

made between d r i l l e r s  and l o g  dep th .  The correlations are based 01% 

p o r o s i t i e s  from c o r e s  and l o g s  and c o r e  d e s c r i p t i o n :  

Core no. 1 

Core no. 2  

Core no. 3 

Core no. 4 

Core no. 5  

Core no. 6 

I n t e r v a l  : 1782 - 1790.5 

Recovery : 45% 

I n t e r v a l  (CPI ) :  1781 - 1789.5 

I n t e r v a l  : 1790.5- 1802.5 

Recovery : 18.8% 

I n t e r v a l  : 1802.5- 1819.2 

Recovery : 78% 

I n t e r v a l  ( C P I )  : 1801.7- 1818.4 

I n t e r v a l  : 1819.2- 1835.8 

Recovery : 100% 

I n t e r v a l  (CPI ) :  1817.9- 1834.5 

I n t e r v a l  : 1835.8- 1853.3 

Recovery : 100% 

I n t e r v a l  (CPI) : 1834.5- 1852.0 

I n t e r v a l  : 1853.3- 1865.4 

Recovery : 74% 

I n t e r v a l  (CPI) : 1852.1- 1864.2 



'Core n o .  7  I n t e r v a l  : 1865 .4-  1 8 7 5  

R e c o v e r y  : 87% 

Core i n t e r v a l :  1867 .0  - 1 8 7 0 . 0  - 9 C P I :  1 8 6 5  - 1 8 6 8  

C o r e  i n t e r v a l :  1 8 7 1 . 5  - 1 8 7 3 . 5  + C P I :  1 8 7 0  - 1 8 7 2  

C o r e  n o .  8  

C o r e  no. 9  

C o r e  no. 1 0  

C o r e  n o .  11 

I n t e r v a l  1 8 7 5  - 1 8 9 3 . 5  

R e c o v e r y  : 79% 

I n t e r v a l  ( C P I )  : 1 8 7 5  - 1893 .5  

I n t e r v a l  : 1893 .5-  1 9 1 1 . 3 5  

R e c o v e r y  : 1 0 0 %  

I n t e r v a l  ( C P I ) :  1892 .0-  1 9 0 9 . 8 5  

I n t e r v a l  : 1911.35- 1 9 2 3 . 1  

R e c o v e r y  : 9 7 %  

I n t e r v a l  ( C P I ) :  1910.35- 1 9 2 2 . 1  

I n t e r v a l  : 1923 .1-  1938 .7  

R e c o v e r y  : 1 0 0 %  

C o r e  i n t e r v a l :  1 9 2 3 . 1  - 1927  3 CPI:  1920 .5 -  1924 .4  

C o r e  i n t e r v a l :  1928 .2  - 1938.7+ CPI :  1925 .2-  1935 .7  

C o r e  no .  1 2  I n t e r v a l  : 1938 .7-  1 9 5 1 . 1  

R e c o v e r y  : 1 0 0 %  

I n t e r v a l  ( C P I )  : 1935 .6 -  l 9 4 8  .l 

The  p o r o s i t y  f r o m  cores a n d  logs do n o t  compare wel l .  for  

bottom o f  core no. 11 a n d  core n o .  1 2 .  T h e  r e a s o n  f o r  t h a t  

i s  t h a t  t h e  p l u g s  a re  t a k e n  i n  t h i n  s t r i n g e r s  of s a n d  w h i c h  

t h e  l o g s  w i l l  n o t  g e t  a r e p r e s e n t a t i v e  p i c t u r e  o f .  



Test ing  summary 

DST no. 1 (1930 - 1935 m )  
------------W------------ 

Produced 1 9 1  m5/day with 12.7 mm choke. 
3 3 

GAS/OIL r a t i o :  103 Nm /m . 
S p e c i f i c  g r a v i t y  of o i l :  0.881 gm/cc (28.9 OAPI) 

No water produced. 

3 Produced 1048m /day with 14.3 mm choke. 
3 3 GAS/OIL r a t i o :  79.5Nm /m . 

S p e c i f i c  g r a v i t y  of oil.:  0.885 gm/cc (29 
0 API) 

No water produced. 

3 
Produced 323 m /day wi th  6.75 mm choke. 

3 3 GAS/OIL r a t i o :  87.1Nm /m . 
S p e c i f i c  g r a v i t y  of o i l :  0.882 gm/cc (29 o API) 

RFT no. 1 (1522 - 1732 m 1  ........................ 

Pressure  t e s t s  f o r  pore p ressu re  check. 

Pressure  t e s t s  and sampling i n  Brent formation.  

Sample a t  1896 m contained:  

650 cc  of o i l  i n  1 g a l .  chamber 

50 c c  of o i l  i n  2 3/4 g a l .  chamber 

The r e s t  was mud and mud f i l t r a t e .  

Pressure  t e s t s  and sampling i n   tatf fjord formation,  

Sample a t  2 2 6 9  m contained w a t e r  mud and mud f i l t r a t e .  

For more d e t a i l s ,  see s e p a r a t e  r e p o r t .  



R e s u l t s  

Average rock  parameters  have been c a l c u l a t e d  f o r  a l l  t h e  

r e s e r v o i r  zones ,  and a r e  p r e s e n t e d  i n  t a b l e  1. They a r e  

based on t h e  fo l lowing  c u t  - o f f  c r i t e r i o n :  

8 7 12% 

VSH 4 0 %  

SW 4 65% 

NET SAND = N a ?  PAY 
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Den aktuelle kostnaden med kjgring av en reservoar si.mulator 

er en direkte funksjon av det antall blokker sorn simuleres. 

Den ekstra ngyaktigheten sorn oppnss ved bruk av flere blokker 

er ikke proporsjonal med Gkning i blokkenes antall. Lgsningen 

gdr sorn regel mot en grense. 

For A finne ut mer om den opplgsningen sorn er ngdvendig for 2 
oppnd en akseptabel ngyaktighet innenfor akseptable Gkonomiske 

rammer, ble det i denne studien gjort sensitivitets-studier 

med en tverrsnittsmodel. Alle variable ble holdt konstant ss 

naer sorn rutemgnsteret. Virkningen av en gket rate ble ogss 

undersgkt. Siden tverrsnittsstudier vesentlig blir nyttet 

til d generere pseudorelative permeabilitetskurver, ble slike 

kurver generert for alle tilfellene og resultatene sammenliknet. 

Ulike tider for gjennombrudd, ble ogs3 studert, sammen med 

metningsfordelingene sorn funksjon av tiden. 

Resultater sorn ble oppn2dd i denne studien gjelder bare for 

denne typen reservoar ogproduksjon, og de kan ikke uten videre 

generaliseres. Resultatene k m  ikke uten viuere overfflres til andre 

reservoarer eller produks j onsmgnstre. Ean liknende s&die i noe 

mindre omfang m5 utfgres ved hver reservoarsimulering,dersom 

en skal vite noe om optimaliseringen av rutemgnsteret. 



Gitt et homogent, horisontalt reservoar der olje blir for- 

trengt av vann. Fraksjoi? s-str@rnmen av vann er da gitt av: 

Der : 
Qw 

fw = fraksjonsstr@m av vann: fw = Qw + Qo 

/IIo = viskositet av olje 

P w  = I) 'I vann 

kro = relativ permeabilitet av olje 

krw = II t I  vann 

Dersom dette reservoaret har en helning4og en ser bort fra 

kapillartrykket: 

vil fraks jons-stremmen av vann vare: 

K' kro ' A *- 

fw = l - 0000488 o q t  ( A  9 sind. 
1 1 

1 + p Kro 
Y0 Krw 

Der : 

t = total strmm ( o + 9 
A = area1 av tverrsnittet 

= forskjellen i tetthet mellom fasene ( g/cc) 

le enheter er oil field units) 

Dersom en beregner tid for gjennombrudd i lag nr. 1 fra basis- 

tilfellet ( se kap. 5 ) og benytter felgende data: 



Swc = .001 

U?+= 16' 

QC = Qo produksjon = 10000 s t b / d a g  

s a m t  r e l a t i v e  p e r m e a b i l i t e t s k u r v e r  f o r  l a q  l ( r o c k t y p e l ) ,  

g i r  d e t t e  fw som funksjon av SW i f i g  1  . l  

Swbt = .54 - 
SW = . 6 4  

T o t a l t  volum vann i n j i s e r t  e r  da:  W i  

W i  = L * A * (gw - Swc)/5.61 r b b l .  
8  W i  = 2400 420 X l o 3  ( .64 - .001) /S.6l  = 1 . 7 4 8  X l 0  r b b l .  

T id  f o r  vanngjennombrudd i l a g  n r .  1  er da:  

W i / Q t  = 1.148 X 10 8  
Tvt = 13200 dager  = 8698 dager .  

Simuleringen gav 3779 dager 

Denne metoden f o r  beregning av t i d  ved vanngjennombrudd, kan 

o v e r f @ r e s  til l a g d e l t e  r e s e r v o a r e r  dersom Kv = 0. Lag f o r  

l a g  kan da beregnes .  Den f e i l  som g j @ r e s  e r  ogs; mindre der-  

som strqjmningsraten er h@y: 

Dersom samme beregning u t f @ r e s  f o r  Qo = 30000. s t b  framkommer 

f i g  1.2 

- 
SW = .54 

Swbt = .485 

W i  = 2400 420 X 103 ( .54 - .001) /5 .61 = 96.85 X 1 0  6 



Tbt = 96.85/(13200 i 3 )  = 2445 da.ger (6.7 br) 

(Simuleringen gav 945 dager) . 
Dersom kapilartrykket eller K v  F 0 m2 metningsdistribusjonen 

lgses numerisk. Ved stor permeabilitetsforskjeller mellom 

lagene i reservoaret, samt My K$, hlir den feilen en gjgr 
ved denne typen beregninger stor. 































5: SIMULERTE TILFELLER 

Tilfelle nr. 1: Samme oppsett som basistilfellet, rned - 
unntak av to ting. 

- a y  redusert fra 8000 ft. - 2000 ft. 
- raten redusert fra 10 000 STB/DAG/BR@NN 
til 2500 STB/DAG/BR@NN 

Vzskehastigheten ble da den same. Samtid4g som dette 

rutemqhsteret ga en mer stabil, konvergerende lgsning. 

Fig. 5.1 viser rutemgnsteret. 

Tilfelle nr. 2: Samme oppsett som kjgring n-r.1, rned un- 

tak av se l leoppdel ingen$x-re tn ingen  Fig. 5.2 viser rute- 

m8nsteret som ble benyttet. En fikk p5 denne m&ten redusert 

antallet seller rned 59%. 

Tilfelle nr. 3: Kjgring nr. 2 viste en tydelig tendens til 

vanngjennombrudd i selle nr. 1 for de andre sellene. Dette 

laget ble derfor delt opp i 10 lag, og 15-19 seller ble 

benyttet. Fig. 5.3 viser rutemgnsteret. 

Tilfelle nr. 4: Lik tilfelle nr. 2, men rned tredobbelt 

rate. 

Tilfelle nr. 5: Lik tilfelle nr. 3, men rned tredobbelt 

rate. 

Tilfelle nr. 6: Lik tilfelle nr. 2, men rned en annen opp- 

deling i Z- retningen. Ialt 15=32=480 seller ble benyttet. 

Fig. 5.6 gir oversikt over rutenettet. 

Tilfelle nr. 7: Lik kjgring nr. 6, men rned tredoblet rate. 

Tilfelle nr. 8: Lik kjgring nr. 2, men rned 15.4 seller. 

Fig 5.8 viser rutemgnsteret. En forsgkte her dele reser- 

voaret opp i minst mulig blokker: (1 pr. geologisk lag.) 

"Weighted average" metode ble benyttet for B beregne permea- 

biliteten i lagene. 



P& grunn av den akende grovheten i rutemansteret, ble br@nn- 

plasseringen noe annersedes. Fig. 5.8 viser brann- og rute- 

mansteret. 

Tilfelle nr. 9: Lik tilfelle nr. 8, men med tredoblet rate. 



5: Resultater. 

5.1 Tilfelle nr. 1: P& grunn av samme vaskehastighet i basis- 

tilfellet og kjoring nr.1, samt samme 

grad av numerisk despersjon, ble metningsfordelingene n@y- 

aktig like. Vanngjknnombrudd i bronn nr. 1 kom etter 5028 

dager.1 br@nn nr. 2: 5018 dager. Helt likt basistilfellet. 

5.2 Tilfelle nr. 2: Med bare 6 mot tidligere 24 celler 

mellom produksjonsbrq5nnen og injeksjonsbrQnnen i den horison- 

tale retningen, kom vanngjennombruddet noe tidligere enn 

ved kj8ring mr. 1. Vanngjennombrudd i bronn nr. 1 ved 3783 

dager. Grunnene til dette er flere. P& grunn av at brQnnene 

defineres i midten av blokkene, ble avstanden mellom in- 

jeksjon og produksjon forandret siden hele vannsonen er 

representert med bare en blokk i X-retningen. Det mindre 

antallet med blokker gjorde ogs& at numerisk despersjon ble 

en avgjqjrende faktor. Siden det ble en relativ stor. for- 
skjell mellom kjgring nr. 1 og 2, er alle senere kjgiringer 

sammenliknet med kj@ring nr. 2. Alle pSf@lyende kjqkinger 

har same rutenett i X-retningen. 

5.3 Tilfelle nr. 3: 15-19 seller 

Oppdelingen av lag 1 i 10 lag p2 hver 5.2 ft (1.58m) f@rte 

bare til mindre endringer i metningsdistribusjonen i reser- 

voaret. Gjennombrudd i br@nn nr.1 kom etter: 3779 dager. 

Sammenlikninger med pseudorelative perrneabilitetskurver 

viser en meget liten forskjell mellom kj@ring 3 og kj@ring 2. 

5.4 Tilfelle nr. 4: Danner basistilfellet for de haye ratene: 

Gjennombrudd i br@nn nr 1 kom etter 583 

dager. Til samenlikning viste tilsvarende kjgring i reser- 

voarstudien p5 34/10-1 et gjennombrudd ved 928 dager. 

5.5 Tilfelle nr. 5: Siden fw er en funksjon av totalraten, 

ville en unders@ke virkningen av endring 

i rate p5 same rutemqhster. Gjennombrudd i br@nn nr. 1 ble 
etter : 542 dager. 

Sammenlikninger med kj@ring 5 viser meget liten forskjel-l 

i generering av pseudorelative permeabi,itetskurver. 



5.6 Tilfelle nr 6: For 3 8ke oppl8sningsevnen i z-retningen 

ble rutemgnsteret forandret fra 10 til 

32 seller. Randbetingelsene og reservoarvolumet ble holdt 

like med foregzende kj8ringer. Den ~kende oppdelingen i 

Z-retningen ga liten forandring i metningsfordelingene i 

reservoaret. Gjknnombrudd i brq5nn nr. 1 kom etter: 3803 

dager. Sammenlikninger med generte pseudorelative permea- 

bilitetskurver viser liten forskjell mellom kj8ring 2 og 

kj8ring 6. 

5.7 Tilfelle nr 7: gkning av raten ga lite utslag selv ved 

dette rutem8nsteret. vanngjennomslag i 

br8nn nr. 1 kom etter: 593.7 dager. 

5.8 Tilfelle nr. 8: OpplGsningen i Z-retningen ble redusert 

fra 10 til 4 seller. Dette ga en merk- 

bar forandring av metningsfordelingen i reservoaret. Dette 

skyldes trolig oppl@sningsevnen, men kan ogsZ skyldes et noe 

endret br@nnrn@nster: Gjennombrudd i brgnn nr. 1 kom etter 

3154 dager. Sammenlikninger av de genererte pseudorelative 

permeabilitetskurvene viser store avvik i Kro-kurvene, mens 

avviket i krw er lite. 

5.9 Tilfelle nr. 9: Okningen i rate ga noe starre avvik i 

metningfordelingen i reservoaret. 

Gjennombrudd i br8nn nr. 1 kom etter 519.7 dager. 

Den vertikale oppdelingen (Z-retningen) av rutem4nsteret 

som er benyttet under reservoarstudien av 34/10-1 med 37 10 

seller er meget nar opp til det optimale. En Oket opplGsning 

i Z-retningen gir liten Gkning i nqiyaktigheten. 

























7: Referanser. 

1: The Modeleing of a Three-Dimensional Reservoir with a Two- 

Dimensional Reservoir Simulator - The use of Dynamic pseudo 
Functions. H.H. Jacks, O.J.E. Smith, C.C. Mattax, SPE 

paper no: 4071 presented at the SPE-AIME 47th Annual Fall 

Meeting, 1972. 

2: Secondary and Tertiary Oil Recevery Processes, Interstate 

Oil Compact Commission, Oklahoma, September 1974. 

3: Reservoarstudie 34/10-1, Statoil Juli 1979. 



EVALUERINGSTEKNOLOGISEKSJONEN 

AVDELING FOR PETROLEUMSTEKNOLOGI 

STATOIL 

RAPPORT : 

KNo/ STL/EAA 

SEPT. 1979 

FORSgK PA BESTEMMELSE AV 
GASS/VESKE RELATIV 

PERMEABILITET VED HJELP 

AV NUMERISK BRONNTESTSIMULATOR 

SPESIAL STUDIE PA 34/10-1 

DST "7 1 



I denne undersokelse benyttet man seg av en endimensjonal, 

trefase implisitt reservoarsimulator utviklet ved Rogalands- 

forskning. Programmet er spesielt egnet for brGnnstudier 

hvor man har store metningsvariasjoner som funksjon av tiden 

og dessuten fri gassutvikling nar brGnnen. 

Man har valgt en radiell geometrikk model1 som vist p3 fig.2 

med brGnnen plassert i midten og med en radius som Gkes logarit- 

misk for hver blokk. Modellen m2 vare slik at trykkbalgen 

ikke n2r reservoarets ytter grenser ilGpet av simuleringstiden. 

Ved hjelp av en testkjGring £ant man dreneringsradius og satte 

en grense ved 12 blokker. Tykkelsen p2 alle blokker ble valgt 

lik 6,m. 

En del initielle data er samlet i tabell 2. De data som ikke 

fins der er hentet fra PVT-rapport p2 34/10-1 og Log analyse 

fra same bronn. 

Blokk 1 tilsvarer b@nnen,og den herye permeabilitet i denne blokken 

er nodvendig fisr B sikre Gyeblikkelig produksjon av gass/olje 
i denne celle. 



I folge feltevalueringsplanen for 34/10 Delta ble det 

bestemt at man vbren 1979 skulle starte en reservoar- 

studie p; 34/10, p% grunnlag av resultater fra forste 

bronn. Formblet var b1.a. 5 framlegge forelopige pro- 

duksjonsprofiler ved forskjellige utviklingsmekanismer. 

I de tilfeller hvor t~ykket faller under kokepunktet 

og man fAr utvikling av fri gass, vil modellen mstte 

inneholde opplysninger om gass/vaske relativ permea- 

bilitet. Da man p3 dette tidspunkt ikke hadde ekspen- 

mentelle data b bygge pb, ble det hosten 1978 igangsatt 

en studie for A forsoke 2 beregne disse ved hjelp av 
en numerisk brq5nntestsimulator. Man tok da utgangs- 

punkt i 34/10-1 DST 1. Sammendrag av testen og for- 

lopet er vist i tabell 1 og fig. 1, ellers henvises 

til testrapport fra okt. 1978 for ytterlige detaljer. 



Tabell 1. 

Sarnmendrag for DST nr. 1 -- 

Begynnelses(initia1) reservoartrykk 

(ekstrapolert trykk) ved 1907.5m MSL : 317.5 bar (4605 psi) 

Formasjonskapasitet (1904-1910m MSL) : 700 md-ft 

Formasjonstykkelse : 6m (19.7 ft) 

Permeabilitet (build-up) : 35 md 

Skin (formas jonsskade) : 0.75 

APskin ( f ormas jonsskade) : 18.3 bar (266 psi) 

"Radius of investigation" : 180m (600 ft) 

Produktivitetsindeks : 1.01 m3/dag/bar (0.43 

STB/dag/psi) 

PI (uten skin p .g .a .  formasjonsskade) : 1.11 m3/dag/bar (0.48 

ST~/dag/psi) 

SPI (uten skin p.g.a. formasjonsskade) : 0 .l8 m3/dag/bar/m (0 -024 

~~~/dag/psi/ft.) 



Tabell 2 initielle betingelser, pr. celle. 

Blokk 
nr. 

1 

2 

3 

Rlokk 
radius 

meter 

.05 

Pemabi . Porosite OIjemetn TT 
md. I % 

etnings- Olje/vanr~, 
Vmem*krykk lgassTqk 



STUDIE 

Etterat man har initert modellen har man med utgangspunkt 

i tidsforlopet av den aktuelle test forsokt 2 tilpasse 

de mdlte verdier for gass/olje produksjonen. 

Simuleringen starter ved tiden T=o, og den eneste begrensning 

er at det midlero trykk i blokk nr. 1 ikke skal gd under det 

obsewerte bunnhullstrykk pd 129 bar. Selve simuleringen 

b3e. kjort like lenge som den utforte test nemlig T=0.308 dager. 

Den eneste utkjente stq5rrelse skulle da vare gass/vzske relativ 

permeabilitet som man kan variere slik at man oppn2r best mulig 

tilpasning til den observerte produksjon av gass og olje. 

RESULTAT OG KONKLUSJON 

Figur 3 og 4 viser resultatene fra den simuleringskj@ring som 

hadde den beste tilpasning, og som derfor er utgangspunktet for 

den videre analyse. Kurvene som beskriver testen er inntegnet 

etterat en rettlinje tilpasning er utfort p2 de observerte data. 












