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1 SAMMENDRAG 

Mandat 

Klimakur 2020 er en tverretatlig gruppe som er nedsatt av Miljøverndepartementet for å vurdere 

mulige tiltak og virkemidler for redusere de norske utslippene av klimagasser med mellom 15 til 17 

millioner tonn innen 2020. Utredningen skal danne grunnlag for regjeringens vurdering av 

klimapolitikken som skal legges fram for Stortinget i 2010. Denne rapporten er en sektoriell tiltaks- og 

virkemiddelanalyse for petroleumssektoren, og skal sammen med tilsvarende utredninger fra de andre 

sektorene i Norge utgjøre grunnlagsmaterialet for en omforent sluttrapport fra Klimakur 2020.   

 

Sektorrapporten omfatter ikke utredninger av karbonfangst og lagring (CCS) fordi dette er behandlet i 

egen rapport. Resultatene av utredningene mht tiltakskostnader er imidlertid med i sektorrapporten og 

er sammenlignet med alternative sektortiltak.  

 

Klimakur 2020 skal anslå hvilke utslippsreduksjoner de analyserte tiltakene utløser i 2020 og 2030, 

målt i forhold til utslippene i referansebanen i regjeringens Perspektivmelding (St.meld. nr. 9 (2008 – 

2009)). Prognosene i perspektivmeldingens referansebane baserer seg på tall fra Revidert 

Nasjonalbudsjett (RNB 2007). Siden utslippsprognosen for petroleumssektoren har endret seg etter 

2007 og tall fra RNB 2009 gir et mer oppdatert anslag for hvilke utslipp som kan ventes fra sektoren, 

ligger utslippsprofilen fra RNB 2009 til grunn for denne sektoranalysen.  

 

Premisser 

Petroleumssektoren omfatter alle petroleumsinstallasjoner offshore, landanleggene på Kollsnes, Sture, 

Nyhamna (Ormen Lange-feltet), Melkøya LNG-anlegg (Snøhvit-feltet), Mongstad og Kårstø. 

 

For alle tiltak i petroleumssektoren er nåverdimetoden brukt som kalkulasjonsprinsipp, og 

realavkastningskravet er fem prosent. Tabellen under oppsummerer øvrige sentrale forutsetninger for 

tiltaksanalysen i petroleumssektoren. Forutsetningene er gitt i Klimakur2020 sitt metodedokument. 

http://www.klimakur.no/Global/metodedokument_290409.pdf Alle priser er oppgitt i 2009 kroner. 
 

Input/År 2010 2015 2020 2030 

Gasspris 1,77 NOK/Sm
3 

1,77 NOK/Sm
3
 1,77 NOK/Sm

3
 1,77 NOK/Sm

3
 

Kraftpris 45 øre/kWh 45 øre/kWh 58 øre/kWh 79 øre/kWh 

Oljepris 400 NOK/fat 400 NOK/fat 400 NOK/fat 400 NOK/fat 

Forutsetninger lagt til grunn for tiltakskostberegningene i Klimakur 2020  

 

I beregninger av tiltakskost ved elektrifiseringstiltak er det forutsatt at nødvendig kraft finnes 

tilgjengelig til den forutsatte kraftpris.  

 

For 2020 legger Klimakur til grunn en kvotepris på 40 euro per tonn CO2-ekvivalent, med 20 

euro som et lavprisalternativ og 60 euro som et mulig høyprisalternativ. 

 

Dagens situasjon 

Petroleumssektoren stod i 2008 for 27 prosent av Norges totale utslipp av CO2-ekvivalenter (utslipp av 

klimagasser omregnet til CO2). Størstedelen av CO2-utslippene er knyttet til energiproduksjon på 

innretningene. 

 

Innføring av CO2-avgift på sokkelen i 1991 førte til at selskapene ble tvunget til bevisstgjøring knyttet 

til mer energieffektiv drift av innretningene på sokkelen. Som følge av avgiften, er det utløst mange 

CO2-reduserende tiltak. 

 

Tiltak som er implementert i perioden 1994 - 2007 har så langt bidratt til omfattende 

utslippsreduserende tiltak. Over 50 prosent av utslippsreduksjonen i perioden 1994-2007 skriver seg 

fra redusert fakling og energieffektiviseringstiltak, rundt 30 prosent fra lagring av CO2 fra Sleipner og 

http://www.klimakur.no/Global/metodedokument_290409.pdf
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rundt 20 prosent fra elektrifisering av Kollsnes (inkludert Troll A) og Ormen Lange. I tillegg til 

tiltakene som allerede er implementert, har lisensene på norsk sokkel vedtatt ytterligere CO2-

reduserende tiltak som nå blir implementert, blant annet elektrifisering av Valhall, Goliat og Gjøa. 

Disse tiltakene er inkludert i utviklingsbanen for CO2-utslipp som ligger til grunn for analysen i 

petroleumssektoren. 

 

Norsk sokkel står i dag overfor en rekke forhold som vil medføre økt energibehov og dermed 

potensielt økte CO2-utslipp. Dette omfatter i hovedsak: 

 

 Tiltak for å øke reservene fra modne felt inkludert økt injeksjon av vann og/eller gass.  

 Reservoartrykket går ned, noe som krever ekstra kompresjonskraft. 

 Økt vannproduksjon fra modne felt. 

 Overgang fra primært oljeproduksjon til en større andel gassproduksjon og transport av gass til 

markedene. 

 

Figuren under viser prognoser for CO2-utslipp fra 2008 til 2030, og viser at utslipp fra dagens felt i 

produksjon og de feltene som er besluttet utbygd, vil reduseres gradvis. Basert på dagens kunnskap vil 

utslippene i 2030 i stor grad komme fra eventuelle nye felt som produserer dagens uoppdagende 

ressurser. Forlenget levetid på modne felt og produksjon skjøvet ut i tid gjør at prognoserte 

utslipp holder seg på omtrent samme nivå fram mot 2019.  
 

 

 
Referansebanen har inkludert tiltak innenfor forventet uspesifisert energieffektivisering og 

teknologiforbedringer på ca 1 mill tonn CO2 i 2020. 

 

Vurderte tiltak 

Figurene under oppsummerer utslippsreduserende tiltak som er vurdert innen petroleumssektoren  

i Klimakur 2020. Enkelte av tiltakene er gjensidig utelukkende, det vil si at det for eksempel ikke er 

mulig både å elektrifisere og å gjennomføre CCS på Melkøya tog 2. På samme måten vil 

elektrifisering av området Sørlige Nordsjø trolig utelukke elektrifisering av enkeltfelt i området, som 

er skissert som et annet tiltak i figuren.  
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Figuren over viser tiltakskostnader for å redusere utslipp i kr/tonn CO2 redusert med tilhørende CO2 

utslippsreduksjon i 2020. Blå søyle viser energieffektiviseringstiltak, grønne søyler viser 

elektrifiseringstiltakene og rose søyler viser CCS-tiltakene.  

 

 
Figuren viser anslag for samlede investeringer i MNOK for de vurderte tiltakene innen 

petroleumssektoren med tilhørende CO2 -reduksjoner i 2020.  

 

Tiltakskostnadsestimatene presentert i figuren over er beheftet med betydelig grad av usikkerhet og må 

derfor forstås som en anskueliggjøring av et forventet kostnadsnivå. Estimatene kan brukes til en 

generell prioritering av hvilke tiltak det er ønskelig å gå videre med i en grundigere vurdering. Med 

andre ord er det ikke tilrådelig at det fattes investeringsbeslutninger på grunnlag av de foreliggende 

estimatene. For hvert av tiltakene er det nødvendig å gjennomføre nærmere analyser i samarbeid med 

operatører og rettighetshavere for å bekrefte teknisk gjennomførbarhet, teknologiske løsninger, 

tidsplaner samt nye kostnadsestimater.  

 



Side 5 
 

Energieffektivisering 

De vanligste metodene for å redusere utslippene fra innretningene på norsk sokkel er 

energieffektvisering og energistyringssystemer (energiledelse). Energiledelse er en metodikk for 

kontinuerlig arbeid med alle sider av energieffektvisering.  

 

Valg av tiltak, avhenger blant annet av innretningers alder, driftsmønster, installert utstyr og prosesser 

og tilgjengelig gjennomføringskapasitet. Eksempler på tiltak kan være modifikasjoner på 

kraftkrevende utstyr (for eksempel kompressorer og pumper), og optimalisering av prosesser for bedre 

utnyttelse av energien.  Det er ikke gjennomført en ny, omfattende analyse av 

energieffektiviseringspotensialet i sektoren. 

 

Effekten av energieffektivisering fram mot 2013 er kvantifisert av Konkraft og baserer seg på mer enn 

40 spesifikke tiltak og tiltakspakker på eksisterende innretninger. Dersom alle de identifiserte tiltakene 

blir gjennomført, forventes de å gi en samlet utslippsreduksjon på 800.000 tonn CO2 i 2013 (RNB 

2008).  

 

Samordnet kraftforsyning 

Det er gjennomført en omfattende studie for å synliggjøre mulige samkjøringseffekter mellom de tre 

feltene Gullfaks, Snorre og Statfjord (Tampen området). Tampen ble valgt fordi dette området blir 

vurdert til å ha det største potensialet for redusert energibruk ved samordnet kraftforsyning. Analysen 

viser at kraftsamkjøring er teknisk mulig, men at potensialet for CO2-besparelser er minimalt, og at 

kostnadene blir høyere enn for alternative tiltak. Det er derfor liten grunn til å tro at samkjøringer på 

sokkelen vil være spesielt gunstige med tanke på reduserte CO2-utslipp. 

 

Elektrifisering på norsk kontinentalsokkel 

I tråd med Innstilling nr 114 (1995 - 96) fra Energi- og Miljøkomiteen om norsk politikk mot 

klimaendringer og utslipp av nitrogenoksider, vedtok Stortinget 22. februar 1996 følgende; 

”Ved alle nye feltutbygginger skal det legges fram en oversikt over energimengden og kostnadene ved 

å elektrifisere innretningen framfor å bruke gassturbiner”. 

 

Elektrisk kraft produsert ved hjelp av gass på innretningene kan erstattes av kraft fra kraftnettet på 

land. I tillegg til kraftkabel mellom land og sokkelen, kan det være nødvendig å installere mye tungt 

utstyr på innretningene, avhengig av kraftbehov og avstand fra land. Type kraftanlegg på 

innretningene vil kunne påvirke behovet for modifikasjoner og kostnader. 

 

Elektrifisering som kraftløsning (”kraft fra land”) skal evalueres av utbygger og følges opp av 

myndighetene i forbindelse med hver enkelt ny utbygging. I tillegg blir det vurdert om eksisterende 

felt i nærheten av utbyggingen kan elektrifiseres.   

 

OD har oppdatert estimatene for tiltakskostnader i rapporten Kraft fra land til norsk sokkel
1
 (KFL) fra 

januar 2008. I rapporten ble tiltakskostnader og CO2 -reduksjon beregnet for delelektrifisering, det vil 

si at utstyr for kraftproduksjon på innretningene blir erstattet med kraft fra land.  

 

Tre sentrale faktorer som påvirker tiltakskostnader er: 

1. Forhold mellom salgsgasspris og kraftpris 

2. Levetid  

3. Forutsetninger om krafttilbud 

 

 

 

 

                                                 
1
 Rapporten ”Kraft fra land til norsk sokkel” på Oljedirektoratets hjemmeside 

http://www.npd.no/no/Publikasjoner/Rapporter/Ny-studie-om-kraft-fra-land-til-norsk-sokkel--/
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Område Tiltakskostnad 

kr/tonn CO2 

Utslipps 

reduksjon 

2020 årlig 

Mill tonn CO2 

Utslipps 

reduksjon 

2030 årlig 

Mill tonn CO2 

Midtre Nordsjø 3100 0,19 0,07 

Sørlige 

Nordsjø 

1350 0,42 0,21 

Nordlige 

Nordsjø (50 

Hz) 

2150 0,34 0,05 

Nordlige 

Nordsjø (60 

Hz) 

1550 1,13 0,08 

Norskehavet 1550 0,7 0,01 

 

Estimater for tiltakskostnader i Klimakur for områdevise elektrifiseringer vises i tabellen over.  

Kostnader ved forsterkninger i nettet på land er inkludert i tiltakskostnadene. Basert på den oppdaterte 

analysen peker Sørlige Nordsjø seg ut som det området der elektrifisering har lavest tiltakskostnad. 

Dette tiltaket er mest kostnadseffektivt blant annet på grunn av forventet lang levetid. Ved nye 

utbygginger og større modifikasjonsarbeider vil konsekvensene ved å ta kraft fra land bli vurdert. 

Pågående prosjekter av en slik art er ikke omfattet av denne analysen. I slike tilfeller kan kostnadene 

ved elektrifisering potensielt være lavere enn hva beregningene i denne studien reflekterer. Generelt 

vil imidlertid slike muligheter representere spesialtilfeller. Gjennom tett oppfølging av alle lisensene 

på sokkelen vil OD være i stand til å identifisere disse mulighetene etter hvert som 

modifikasjonsplaner vurderes/utarbeides. 

  

Tiltakskostnadene i Nordlige Nordsjø (60Hz) og Norskehavet kommer likt ut i denne analysen. Ved en 

eventuell områdeelektrifisering i Norskehavet, er potensialet for utslippsreduksjoner trolig størst ved 

innfasing av nye ressurser. I nordlige Nordsjø kan mindre omfattende elektrifiseringsløsninger være 

gunstigere enn det som ligger til grunn i analysen. Begge områdene har mange innretninger med 

forholdsvis kort gjenværende levetid, slik at utslippsprofilen faller raskt, samtidig som 

tiltakskostnadene øker tilsvarende. Disse tiltakene bør derfor vurderes mot andre tiltak med lengre 

virketid.  

 

Utredningskravet ved innsendelse av plan for utbygging og drift (PUD) knyttet til konsekvenser av å 

hente kraften fra land, medfører at OD har en god oversikt over kostnadene ved elektrifisering av 

enkeltutbygginger. Typiske estimater for tiltakskostnad for reduserte utslipp vil variere fra 

700 - 3000 kr/tonn CO2 for nye enkeltutbygginger. For eksisterende enkeltutbygginger vil 

tiltakskostnadene ligge fra 1000 - 4000 kr/tonn CO2 redusert.  

 

Elektrifisering av landanlegg  

Melkøya 

Utfasing av en eller to turbiner på Melkøya LNG tog 1 og elektrifisering av et eventuelt fremtidig tog 

2 er vurdert selv, om ressursgrunnlaget for tog 2 ennå ikke er påvist.  

 

For tog 1 har Klimakur 2020 sett på ett tilfelle der to turbiner fases ut og erstattes av elektrisk kraft fra 

nettet. En forutsetning for dette er at planlagte nettforsterkninger til Finnmark bygges ut i tråd med 

Statsnetts nettutviklingsplaner. Disse planene er forbundet med stor usikkerhet. Kostnadstallene og 

CO2-utslippsprofilene er grove estimater
2
 som er beregnet på bakgrunn av grunnlagsmateriale fra 

                                                 
2
 Studie gjort av AddNovatech for Oljedirektoratet 
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operatøren. Tiltaket gir en reduksjon i utslippene i 2020 på om lag 300 000 tonn, og tiltakskostnaden 

er beregnet til om lag 1400 NOK/tonn.  

 

Et mindre tiltak på tog 1 er å fase ut én turbin og erstatte behovet med kraft fra nettet. Dette tiltaket 

kan muligens gjøres uten nye nettinvesteringer. Usikkerheten kostnadsmessig ligger hovedsakelig i i 

nettets stabilitet. Dette tiltaket kan bidra til utslippsreduksjoner i størrelsesorden 190 000 tonn i 2020. 

Tiltakskostnaden er estimert til om lag 700 NOK/tonn. 

 

OD har i sin utslippsprognose (RNB 2009) lagt til grunn at Melkøya tog 2 er i drift innen 2020. Til 

grunn for utslippsprognosen ligger utbygging av Melkøya tog 2 basert på samme energiløsning som 

Melkøya tog 1. I Klimakur 2020 er det gjort en vurdering av at Melkøya tog 2 bygges ut med kraft fra 

nettet. Av totale investeringer i nettet på fire milliarder antas 2,5 milliarder kroner å kunne tilskrives 

Melkøya tog 2. Investeringene på anlegget forventes å bli lavere ved en kraft- fra- nettet-løsning enn 

en løsning med turbiner. Imidlertid øker kompleksiteten i krafttilgangen, og det vil bli behov for 

kommersielle avtaler som sikrer tilfredsstillende sikkerhet mot utfall av kraft både for Melkøya tog 2 

og regionen forøvrig. De beregnede tiltakskostnader tar ikke høyde for slike forhold. Det legges til 

grunn at nettet med disse nyinvesteringene har høy nok leveringssikkerhet. Tiltakskostnaden for 

Melkøya tog 2 inkludert forsterkninger i nettet blir om lag 1450 kroner per tonn CO2 redusert.  

 

Kårstø 

OD har vurdert elektrifisering av turbindrevne kompressorer og fjerning av generatorturbin i 

gassprosessanlegget på Kårstø. Gassco overleverte i mars 2009 rapporten ”Naturkraft Integration 

Mapping Study” (NIMS) til Olje- og energidepartementet. Tall fra denne rapporten er lagt til grunn for 

beregning av tiltakskostnader for å elektrifisere gassprosessanlegget på Kårstø.   

Elektrifisering av turbindrevne kompressorer og utfasing av generatorturbinen på Kårstø vil kunne 

redusere de totale CO2-utslippene fra anlegget med om lag 30 prosent. Dette gir en 

utslippsreduserende effekt på om lag 400 000 tonn i 2020. Basert på disse forutsetningene er 

tiltakskostnaden for å redusere utslippene fra Kårstø ved hjelp av elektrifisering om lag 2 250 kroner 

pr. tonn CO2. OED har gitt Gassco og Gassnova i oppdrag å utrede teknisk, miljømessige, 

sikkerhetsmessige, kommersielle og avtalemessige forhold ved en mulig integrasjon av gasskraftverk 

og gassterminal på Kårstø innen utgangen av februar 2010. Denne utredningen skal danne grunnlaget 

for eventuelle videre vurderinger av mulig integrasjonsløsning på Kårstø. 

 

Det er vurdert flere tiltak innen varmegjenvinning for å redusere dampforbruket på Kårstø. Flere av 

tiltakene er funnet teknisk gjennomførbare, og kan redusere utslippene med til sammen 200 000 tonn 

CO2 per år. Tiltakskostnadene er beregnet til 400 kr per tonn CO2 redusert. 

 

Vindkraft 

Utvikling av offshore vindturbiner er fortsatt på et tidlig stadium. Foreløpig er det ingen vindturbiner 

på norsk sokkel, men på grunt vann i den britiske delen av Nordsjøen er det utplassert vindturbiner. 

Disse er basert på modifikasjoner av onshore vindturbiner. Tilstandsovervåking og nye 

tilkomstløsninger kommer til å være viktig for framtidens offshore vindturbiner. OD har vurdert 

mulighetene for å bruke kraft fra vindmøller til å elektrifisere innretninger i Sørlige Nordsjø. 

Resultatene så langt tyder på at det er en stor utfordring å forsyne innretninger offshore med 

stabil/kontinuerlig energi fra offshore vindmølleanlegg.  

 

CO2 fangst og lagring (CCS) 

CCS er vurdert i en egen rapport som også er en del av Klimakur 2020. Rapporten omfatter fangst, 

transport og lagring av CO2 fra petroleumsanleggene på Melkøya, Mongstad og Kårstø, 

kraftvarmeverket på Mongstad, gasskraftverket på Kårstø og fra andre, større industrianlegg.  I tillegg 

er fangst av CO2 fra punktkilder offshore vurdert. Kostnadstallene og utslippspotensialene er tatt med i 

denne rapporten, men selve utredningene finnes i CCS-rapporten. 
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Usikkerhet ved beregninger av tiltakskost 

Tiltakene som presenteres i denne analysen er et resultat av studier på et tidlig stadium, og alle 

kostnadselementer forbundet med prosjektene er derfor beheftet med betydelig grad av usikkerhet. 

Investeringer for å sette i verk enkelttiltak kommer flere år fram i tid, og svingninger i kostnadsnivå og 

usikkerhet rundt fremtidige energipriser blir dermed potensielt svært utslagsgivende for resultatet. En 

videre utredning av enkelttiltak på et høyere detaljeringsnivå kan medføre at vesentlige momenter som 

vil påvirke tiltakenes kostnadsnivå og egnethet blir avdekket. Forbedringer i prosjektenes design kan 

innebære smartere og mer optimaliserte utbyggingsløsninger. Samtidig kan prosjekter som er 

kostnadsberegnet i Klimakur 2020 ved nærmere studier vise seg vanskelige å gjennomføre, for 

eksempel som følge av tekniske komplikasjoner. Kostnadene ved nedetid, det vil si lengden av 

produksjonsstans på eksisterende anlegg i byggeperioden, er en vesentlig usikkerhetsfaktor og kan gi 

store utslag. Likeledes er gjennomføringstid for prosjektene en vesentlig usikkerhetsfaktor som 

påvirker tiltakskostnadene betydelig. Dette gjelder spesielt på allerede produserende anlegg.  

 

Virkemidler 

For alle nye utbygginger utvikles en plan for utbygging og drift (PUD) i nært samarbeid med 

myndighetene. PUDen godkjennes av Regjeringen eller Stortinget. Dette sikrer myndighetene 

anledning til å sørge for implementering av gode miljøløsninger for fremtidens 

petroleumsutbygginger. 

 

Petroleumsvirksomheten har betalt CO2- avgift på utslipp fra brenning av diesel og naturgass siden 

1991. Totalt akkumulert innbetalt avgift fram til 1.1.2009 er ca 62 mrd 2008 NOK.  

 

Fra 1.januar 2008 ble utslippene fra petroleumsindustrien inkludert i EUs kvotehandelssystem, og alle 

aktørene på sokkelen må kjøpe kvoter tilsvarende sine utslipp. Norske myndigheter forventer at 

kvoteprisen på kort- og mellomlang sikt vil være lavere enn den opprinnelige norske CO2-avgiften. 

Derfor er CO2-avgiften videreført på et nivå som sørger for at summen av kvotepris pluss CO2-avgift 

gir om lag samme kostnadsnivå for CO2-utslipp i dag som tidligere.   

 

For å realisere større utslippskutt i petroleumssektoren enn det som utløses av eksisterende 

virkemidler, kan det være behov for å styrke virkemiddelbruken eller innføre nye virkemidler.  

 

Et mulig virkemiddel for å innfri de nasjonale utslippsmålsetningene, er økte avgifter. Ved å 

differensiere avgiften ut fra om virksomhetene er kvotepliktige eller ikke sikrer man at den samlede 

utslippsprisen (avgift + kvoter) blir lik for alle utslippskilder. Dette vil gi insentiver til at 

utslippsmålsetningen innfris til lavest mulig kostnader for samfunnet. 

 

Et annet virkemiddel kan være opprettelse av et klimafond. Sentrale elementer i et klimafond vil være 

valg av modell for finansiering, valg av modell for hvordan midlene skal fordeles samt fastsettelse av 

en utslippsforpliktelse som fondet skal stå ansvarlig for å innfri. Alternativt til at en 

utslippsforpliktelse innfris gjennom et klimafond, kan myndighetene og industrien forhandle seg fram 

til en avtale om en bestemt utslippsreduksjon og så overlate til industrien å finne den beste løsningen 

for hvordan utslippsforpliktelsen skal innfris.  

 

For å møte utfordringer knyttet til utvikling og implementering av ny utslippseffektiv teknologi, er det 

et betydelig behov for mer forskning og økt kompetanse. Et tredje virkemiddel kan derfor være å sette 

i verk/styrke flere FoU-prosjekter som kan bidra til mer effektiv og dermed mindre kostnadskrevende 

implementering av ny utslippseffektiv teknologi.  

 

I et langsiktig perspektiv mot 2030 vil utslippene fra petroleumssektoren komme fra færre felt, og 

mange felt vil ha få års produksjon igjen. I dette perspektivet vil tiltak med store investeringer i 

utslippsreduserende teknologi ha høy tiltakskostnad. Innfasing av nye ressurser til eksisterende felt 

kan bidra til forlenget levetid og dermed større utslippsreduksjoner å fordele kostnadene på. Mange 

av de tiltakene som er identifisert og analysert i Klimakur 2020 er knyttet til eksisterende 

innretninger. Disse tiltakene vil ha best effekt dersom de gjennomføres så snart som mulig. De 
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vil ikke være relevante klimatiltak i et lengre perspektiv. Tiltakenes effekt for utslippsreduksjoner i 

2030 og senere, er svært liten. 
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3 INNLEDNING 

Gjennom Klimaforliket i Stortinget (2007 – 2008) har et bredt flertall av de politiske partiene bestemt 

at de norske utslippene av klimagasser skal reduseres med mellom 15 og 17 millioner tonn innen 

2020. Høsten 2008 ble etatsgruppen Klimakur 2020 nedsatt for å vurdere mulige tiltak og virkemidler 

for å oppfylle dette klimamålet. Utredningen skal danne grunnlag for regjeringens vurdering av 

klimapolitikken, som skal legges fram for Stortinget i 2010.  

Miljøverndepartementet (MD) har gitt Klima- og forurensningsdirektoratet (KLIF) i oppdrag å lede 

etatsgruppen. I tillegg til KLIF består kjernen i etatsgruppen av Norges vassdrags- og energidirektorat 

(NVE), Statens vegvesen (SVV), Statistisk sentralbyrå(SSB) og Oljedirektoratet (OD). Kjernegruppen 

trekker også inn andre sentrale aktører og relevante fagmiljøer som for eksempel Husbanken, 

Sjøfartsdirektoratet, Statens byggtekniske etat og Norsk institutt for skog og landskap. I mandatet ble 

det slått fast at sluttrapporten fra Klimakur 2020 skal dekke følgende tre delprosjekter: 

1. Vurdering av forventet kvotepris i 2012, 2015 og 2020  

2. Gjennomgang av internasjonale mål og virkemidler i klimapolitikken. Særlig skal det gjøres en 

vurdering av utviklingen i europeisk klimapolitikk, og hvilke konsekvenser klimapolitikken kan ha for 

norske klimapolitiske virkemidler.  

3. Vurdere behovet for nye eller endrede virkemidler i norsk klimapolitikk. Særlig vekt skal legges på 

virkemidler som bidrar til å oppfylle målet om å redusere utslippene med 15 til 17 millioner tonn 

innen 2020. Samtidig ønsker en å finne virkemidler som er styringseffektive og kostnadseffektive på 

lengre sikt.  

Den omforente sluttrapporten skal utformes som en meny/flere menyer hvor politikerne kan velge 

mellom ulike sammensetninger av tiltak og virkemidler, som i sum skal bidra til å oppfylle Norges 

klimamål. 

Den foreliggende rapporten er en sektoriell tiltaks- og virkemiddelanalyse for petroleumssektoren, og 

skal sammen med tilsvarende utredninger fra de andre nasjonale sektorene utgjøre grunnlagsmaterialet 

for den omforente sluttrapporten fra KLIMAKUR 2020.  

4 MÅL OG OMFANG 

OD har hatt ansvaret for denne sektorielle rapporten, og for gjennomføring av de eksterne 

utredningene som er inkludert i analysen. KLIF har som hovedansvarlig for Klimakur2020 hatt gode 

innspill til rapportens oppbygning og innhold. NVE og PTil har i tillegg bidradd. Hensikten med 

rapporten har vært å vurdere kostnadene ved ulike utslippsreduserende tiltak i petroleumssektoren i 

Norge, samt å gjøre vurderinger av hvilke virkemidler som kan være aktuelle for å utløse de vurderte 

tiltakene. 

 

Norsk petroleumssektor er i denne rapporten definert til å omfatte alle petroleumsinstallasjoner 

offshore, og landanleggene på Kollsnes, Sture, Nyhamna (Ormen Lange feltet), Melkøya LNG-anlegg 

(Snøhvit feltet), Mongstad og Kårstø. 

 
I forbindelse med tiltaksanalysen har OD satt ut to oppdrag eksternt. Add Novatech/Unitech Power 

Systems har vært engasjert for å gjennomføre en studie av tekniske løsninger for et samkjøringsystem 

for kraft i Tampenområdet og å beregne mulige miljøgevinster og kostnader. Prosjektet ble avgrenset 

til feltene Statfjord, Gullfaks og Snorre. Unitech Power Systems har bidratt med spesialkompetanse 

innenfor kraftforsyning.  
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Lyse AS/Unitech Power Systems har vurdert mulighetene knyttet til innfasing av kraft fra vindmøller 

til innretninger i den sørlige delen av Nordsjøen (Gyda, Ula, Ekofisk, Eldfisk og Valhall). Årsaken til 

at disse feltene ble valgt, er at installasjonene har en lang restlevetid og står på relativt grunt vann (70 

– 80 meter havdyp), noe som gjør det mulig å anvende bunnfaste vindmøller. Dessuten kan det oppnås 

synergieffekter med andre kraftrelaterte investeringer som planlegges for de aktuelle innretningene i 

området. 

 

I tillegg har OD foretatt egne tiltakskostberegninger av ulike utslippsreduserende tiltak basert på 

kostnadstall fra operatørselskapene på sokkelen. Beregningene er foretatt etter de forutsetningene som 

er fastlagt for Klimakur 2020 i metodedokumentet. 

 

OD har lagt til rette for en åpen prosess, slik at flest mulig har kunnet spille inn sine forslag til tiltak og 

virkemidler. I tillegg til møter med flere operatørselskap og med Oljeindustriens Landsforening 

(OLF), har det vært avholdt et åpent seminar i OD for å få innspill til rapporten. 

http://www.npd.no/no/Nyheter/Nyheter/2009/Foredragene-pa-Klimakur2020-seminaret/ 

 

Denne rapporten omfatter ikke analyser av karbonfangst og lagring (CCS). CCS er behandlet i en egen 

rapport under Klimakur 2020. CCS kan imidlertid være et tiltak for CO2 reduksjoner innen 

petroleumssektoren. 

4.1 Forutsetninger 

For å sikre ar beregnede tiltak kan sammenlignes på tvers av sektorene, har kjernegruppen i Klimakur 

2020 utarbeidet et dokument som gir føringer for metode og sentrale forutsetninger. Dette dokumentet 

er tilgjengelig på prosjektets hjemmeside www.klimakur.no.  Notatet har fungert som en veileder til 

sektorgruppene og konsulentene som har gjort analysearbeidet. Notatet var ment å gi en ”oppskrift” på 

hvordan arbeidet ideelt skal gjennomføres. I praksis er det foretatt en del tilpasninger innen de enkelte 

sektorgrupper.  

 

Klimakur 2020 skal anslå hvilke utslippsreduksjoner de analyserte tiltakene utløser i 2020 og 2030, 

målt i forhold til utslippene i referansebanen i regjeringens Perspektivmelding (St.meld. nr. 9 (2008 – 

2009)). Prognosene i perspektivmeldingens referansebane baserer seg på tall fra RNB 2007. Siden 

utslippsprognosen for petroleumssektoren er endret siden 2007 og tall fra RNB 2009 gir et mer 

oppdatert anslag for hvilke utslipp som kan ventes fra sektoren i framtiden, har OD valgt å legge 

utslippsprofilen fra RNB 2009 til grunn for denne sektoranalysen.  

 

For alle beregninger i petroleumssektoren er nåverdimetoden brukt som kalkulasjonsprinsipp, og det 

er lagt til grunn et avkastningskrav på fem prosent.  Tabell 1 oppsummerer øvrige sentrale 

forutsetninger for tiltaksanalysen i petroleumssektoren. Alle priser er oppgitt i 2009-kroner.  

 

Input/År 2010 2015 2020 2030 

Gasspris 1,77 NOK/Sm
3 

1,77 NOK/Sm
3
 1,77 NOK/Sm

3
 1,77 NOK/Sm

3
 

Kraftpris 45 øre/kWh 45 øre/kWh 58 øre/kWh 79 øre/kWh 

Oljepris 400 NOK/fat 400 NOK/fat 400 NOK/fat 400 NOK/fat 

 
Tabell 1.  Forutsetninger lagt til grunn for tiltakskostberegningene i Klimakur 2020 

 

I beregninger av tiltakskost ved elektrifiseringstiltak er det forutsatt at nødvendig kraft finnes 

tilgjengelig til den forutsatte kraftpris.  

 

Sammenhengen mellom kraftpris, pris på fossile brensler og pris på utslippsrettigheter er kompleks, og 

det er usikkert hvor mye de ulike faktorene påvirker hverandre. Sammenhengen er viktig for 

kvoteprisens utvikling fram mot 2020. For 2020 legger Klimakur til grunn en kvotepris på 40 euro per 

tonn CO2-ekvivalent, med 20 euro som et lavprisalternativ og 60 euro som et mulig høyprisalternativ. 

 

http://www.npd.no/no/Nyheter/Nyheter/2009/Foredragene-pa-Klimakur2020-seminaret/
http://www.klimakur.no/
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5 UTSLIPPSREGNSKAP OG EKSISTERENDE VIRKEMIDLER 

Norske myndigheters strenge krav til sikkerhet og miljø for norsk petroleumsvirksomhet er en viktig 

årsak til at virksomheten er blant verdens fremste når det gjelder utslipp per produserte oljeekvivalent. 

Industrien har gjennomført mange tiltak for å videreutvikle miljøkompetanse og miljøteknologi. Flere 

av løsningene som er utviklet på norsk sokkel er også blitt i bruk i andre oljeproduserende land.  

 

Innføring av CO2-avgift på sokkelen i 1991 førte til bevisstgjøring knyttet til mer energieffektiv drift 

av innretningene på sokkelen, og mange kostnadseffektive tiltak for å redusere CO2-utslippene er satt i 

verk.  På grunn av økt aktivitetsnivå i petroleumssektoren økte CO2-utslippene utover på 1990-tallet.. 

Et måltall for energieffektivitet er CO2-utslipp per produsert enhet. I 1990 var denne på 52,7 kg CO2 

/Sm
3
oe (oljeekvivalenter). Sokkelen bestod da hovedsakelig av felt som var i en opptrappingsfase, og 

vannproduksjonen var begrenset. Utover på 90-tallet gikk utslippene per produsert enhet ned, blant 

annet som følge av tiltak utløst av innføringen av CO2-avgiften. De siste årene har utslippene per 

produsert enhet steget igjen.  
 

Tiltak fra perioden 1994-2007 blir i Konkraft rapport 5 om Petroleumsnæringen og miljøspørsmål 

anslått til å ha ført til en samlet utslippsreduksjon på rundt 40 millioner tonn CO2 (14). Den 

akkumulerte utslippsreduksjonen over de aktuelle tiltakenes levetid vil i følge Konkraft være på mer 

enn 130 millioner tonn CO2. 

 

Energieffektivisering har hittil vært den viktigste kilden til unngåtte utslipp innen petroleumssektoren. 

Over 50 prosent av de unngåtte utslippene fra perioden 1994-2007 kom fra redusert fakling og andre 

energieffektiviseringstiltak. For øvrig skyldes rundt 30 prosent av de unngåtte utslippene lagring av 

CO2 fra Sleipner, og rundt 20 prosent skyldes elektrifisering av Kollsnes (inkludert Troll A) og Ormen 

Lange. I tillegg til tiltakene som allerede er implementert, har lisensene på norsk sokkel vedtatt 

ytterligere CO2 -reduserende tiltak som er under implementering. Disse tiltakene omfatter blant annet 

elektrifisering av Valhall, Goliat og Gjøa. Disse tiltakene er inkludert i referansebanen.  

Figur 1 under viser CO2--utslipp og produksjon av oljeekvivalenter fra 1990, historiske tall og 

prognoser fra og med 2009 t.o.m. 2012. 

 

 
 

Figur 1. Historiske CO2 utslipp og historisk produksjon av oljeekvivalenter fra 1990 til 2008, og prognoser 

fra og med 2009 tom 2012
3
 

 

                                                 
3
 Blå søyler viser CO2- utslipp, mens den røde linjen viser olje- og gass produksjonen. Historisk frem 

til 2008, deretter prognoser. 
 



Side 17 
 

Kraftbehovet for et felt som produserer olje og gass varierer over feltets levetid. I en tidlig fase vil det 

naturlige reservoartrykket være tilstrekkelig for å få en god brønnstrøm som henter opp olje og gass. 

Etter hvert vil redusert trykk i reservoaret kunne kreve økt trykkstøtte gjennom injeksjon for å 

opprettholde produksjonen, noe som fører til økt energibehov.  

Kraftbruk til injeksjon av vann og gass for å øke utvinningen vil også bidra til økt energibruk.  

 

Norsk sokkel står i dag overfor en rekke forhold som vil ha betydning for framtidig økt energibehov 

og dermed potensielt økte CO2 -utslipp. Dette omfatter i hovedsak: 

 

 Tiltak for å øke reservene fra modne felt, inkludert økt injeksjon av vann og/eller gass.  

 Reservoartrykket går ned, noe som krever ekstra kompresjonskraft. 

 Økt vannproduksjon fra modne oljefelt. 

 Overgang fra primært oljeproduksjon til en større andel gassproduksjon, og transport av gass til 

markedene. 

 

HMS-regelverket krever at operatørene på norsk sokkel hvert år skal utslippsrapporter til 

myndighetene (Opplysningspliktforskriften). De historiske utslippstallene rapporteres til OD via 

databasen Environment Web (EW). Historiske data som er benyttet i denne rapporten er i hovedsak 

hentet fra denne databasen.  

 

Selskapene på norsk sokkel innrapporterer også utslippsprognoser i forbindelse med rapportering til 

Revidert Nasjonalbudsjett (RNB). OD utarbeider deretter en samlet prognose for forventede utslipp fra 

sokkelen. Prognosene som blir presentert i denne rapporten er hentet fra RNB 2009.  

5.1 Utslippsregnskap og framskrivninger 

Petroleumssektoren stod i 2008 for 27 prosent av Norges totale utslipp av CO2-ekvivalenter  

(Figur 2).  Størstedelen av CO2-utslippene kommer fra energiproduksjon på innretningene.    

 

 

 
 
Figur 2. Utslipp av klimagasser (CO2-ekvivalenter) i Norge, 2008 (Kilde SSB).  

 

Energibehovet på innretningene offshore dekkes i hovedsak av gassturbiner som driver generatorer og 

kompressorer og ved gjenvinning av varme fra avgassen på turbinene. I 2005 var rundt 45 prosent av 

den installerte effekten på innretningene knyttet til generering av elektrisk kraft. Den resterende 

installerte effekten var knyttet til turbiner som driver kompressorer og annet utstyr direkte. Totalt er 

det 174 gassturbiner på norsk sokkel med samlet installert effekt på ca 3.000 MW. Gjennomsnittlig 

virkningsgrad for produksjonen av elektrisk kraft på sokkelen er om lag 30 prosent, mens den totale 

virkningsgraden for anlegg med varmegjenvinning er om lag 40 prosent. Det totale behovet for 

elektrisk energi på sokkelen er i dag rundt 15 TWh per år, og det forventes å være forholdsvis stabilt 

de neste årene. 

 



Side 18 
 

Kildefordeling av CO2-utslipp innen petroleumssektoren er vist i Figur 3. 

 
 
Figur 3. Kildefordeling av CO2-utslipp fra petroleumssektoren i 2008 

4
(Kilde EW).  

 

Basert på selskapenes innrapporteringer til revidert nasjonalbudsjett, utarbeider Oljedirektoratet årlige 

prognoser for CO2 -utslipp fra petroleumssektoren (Figur 4). Selskapene rapporter selv CO2 -utslipp 

fra felt som er i drift og fra reserver (reserver =olje- og gassressurser som er besluttet utbygd), mens 

OD beregner utslipp fra høyere ressursklasser (ressurser i felt og funn og uoppdagede ressurser). I 

tillegg foretar OD en teknologijustering for utslipp fra produksjon og reserver basert på en forventning 

om framtidig energieffektivisering. Denne teknologijusteringen ligger inne i prognosen fra 3 år fram i 

tid og utover (Figur 8), og dermed også i referansebanen.  

 

 
 

Figur 4. CO2-utslipps prognoser fra 2008 til 2030 (Kilde RNB 2009). 

 
CO2-utslippene som ble rapportert til RNB 2009, viser at de kommer til å nå en topp i 2019. RNB viste 

at toppen ville komme i 2012. Dette eksempelet illustrerer produksjons- og utslippsprognoser er 

beheftet med stor usikkerhet.  Hovedårsakene til at utslippsprofilen er endret fra RNB 2008 til RNB 

2009, er forlenget produksjon på modne felt og innfasing av nye felt.  

                                                 
4
 Oppstartproblemer på Melkøya i 2008 medførte et økt faklingsbehov. 
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Figur 5 viser hvordan levetiden på felt i produksjon har endret seg, både på grunn av endringer i 

ressursene og teknologiutvikling. Erfaringene tilsier at det er vanskelig å forutsi når produksjonen fra 

feltene ikke er lønnsom. 

 

Figur 5. Endring i levetid til felt på norsk sokkel. (Kilde OD) 

6 TILTAKSKOSTNADER – METODIKK 

6.1 Bruk av tiltakskostnader i Klimakur og sammenlikning av ulike tiltak 

Metodikken som er lagt til grunn for Klimakur 2020 er beskrevet i eget metodedokument. De fleste 

tiltakene i Klimakur 2020 beregnes etter annuitetsmetoden. Denne metoden regner alle kostnader ved 

prosjektet om til en annuitet over tiltakets levetid og dividerer dette tallet på utslippsvirkningen i 

målåret. Denne metoden er tilstrekkelig dersom investeringshorisonten er kort og tiltakets 

utslippsvirkning er konstant. For tiltak der utslippsprofilen ikke er konstant, anbefales 

nåverdimetoden, der tiltakskostnaden beregnes som forholdet mellom neddiskonterte kostnader og 

neddiskonterte utslippsreduksjoner over tiltakets levetid. I petroleumsrapporten er det lagt 

nåverdimetodikk til grunn.  

 

I Figur 6 sammenliknes to elektrifiseringstiltak som er vurdert i Klimakur 2020; elektrifisering av 

Norskehavet og elektrifisering av Kårstø. De tiltakskostnadsbegreper som benyttes i Klimakur 2020 

indikerer at elektrifisering av Norskehavet er et langt rimeligere tiltak enn elektrifisering av Kårstø. 

Samtidig er de akkumulerte CO2-kuttene betydelig større ved Kårstø. Tiltakskostnadsbegrepet fanger 

ikke opp at elektrifisering av Kårstø-anlegget vil gi de samme utslippsreduksjoner år etter år, mens 

utslippsreduksjonene i Norskehavet avtar etter hvert.   

 

 

 
 
Figur 6. Sammenligning av to elektrifiseringstiltak, Norskehavet og Kårstø.  
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6.2 Usikkerhet i tiltakskost 

Det er stor usikkerhet i estimatene for tiltakskostnader i denne rapporten. Tiltakene som presenteres er 

tidligstudier med betydelig usikkerhet i alle kostnadselementer. Investeringer i enkelttiltak kommer 

flere år fram i tid, og da blir svingninger i kostnadsnivå og usikkerhet rundt energipriser 

utslagsgivende. En videre detaljert utredning av enkelttiltak kan medføre at det blir oppdaget 

vesentlige momenter som påvirker tiltakenes kostnadsnivå og egnethet. Forbedringer i prosjektenes 

design kan innebære smartere og mer optimaliserte utbyggingsløsninger. Samtidig kan prosjekter som 

er kostnadsberegnet i Klimakur ved nærmere studier vise seg vanskelige å gjennomføre, for eksempel 

som følge av tekniske komplikasjoner. Nedetid, det vil si stans av eksisterende innretninger i 

byggeperioden, er en vesentlig usikkerhetsfaktor. Likeledes er gjennomføringstid for prosjektene en 

vesentlig faktor som påvirker tiltakskostnadene, spesielt på anlegg i produksjon. 

 

Tiltakskostnadsestimatene må forstås som en anskueliggjøring av et forventet kostnadsnivå, og kan 

brukes til en generell prioritering av hvilke tiltak det er ønskelig å gå videre med i en overordnet 

vurdering. Det kan imidlertid ikke fattes investeringsbeslutninger på grunnlag av disse estimatene. 

Heller ikke bør analysen brukes til å fatte beslutninger som i neste instans vil medføre at ett eller flere 

av disse tiltakene må gjennomføres. For hvert av tiltakene er det helt nødvendig å gjennomføre 

nærmere analyser i samarbeid med operatører og rettighetshavere for å bekrefte teknisk 

gjennomførbarhet, teknologiske løsninger, tidsplaner og nye kostnadsestimater.  

7 VURDERTE CO2-REDUSERENDE TILTAK  

I dette kapittelet gjennomgås de CO2-reduserende tiltakene innen petroleumssektoren der OD har 

vurdert tiltakskost i samsvar med metodikken i Klimakur 2020 (se kapittel 4.1).  

7.1 Energieffektivisering 

Det er krevende å vurdere hvilke energieffektiviserende tiltak som kan være aktuelle. Valg av tiltak 

som gjennomføres og når der gjennomføres avhenger blant annet av plattformers alder, driftsmønster, 

installert utstyr og prosesser og tilgjengelig implementeringskapasitet. Også mange små tiltak kan ha 

reduksjonspotensial. På grunn av avhengighetsfaktorer knyttet til hvert enkelt 

energieffektiviseringstiltak, er potensialet ofte ikke kvantifisert lengre enn noen år fram i tid. 

Eksempler på små tiltak kan være modifikasjoner på kraftkrevende utstyr (for eksempel kompressorer 

og pumper), og optimalisering av prosesser for å oppnå bedre utnyttelse av energien.  
 

Energieffektivisering fram mot 2013 er kvantifisert i Konkraft rapport 5, Petroleumsnæringen og 

klimaspørsmål 2008 (14). Det estimerte potensialet for energieffektivisering fram til 2013 baserer seg 

på mer enn 40 spesifikke tiltak og tiltakspakker på eksisterende plattformer. Informasjonen kommer. 

fra de største operatørene på sokkelen (Statoil, Shell, ConocoPhillips, ExxonMobil, BP og Talisman). 

Alle tiltakene er gjennomførbare innen 2013 og knytter seg til en rekke forskjellige tiltaksområder. 

Dersom alle de identifiserte tiltakene gjennomføres, forventes de å gi en samlet total utslippsreduksjon 

på 800 000 tonn CO2 i 2013(RNB 2008). 

 

I St.meld. 34 (2006-2007) Norsk klimapolitikk er det uttrykt at et realistisk, men ambisiøst anslag for 

mulig utslippsreduksjon av CO2 for norsk sokkel som følge av energieffektivitet, ligger i 

størrelsesorden 5–10 prosent fram til 2020. 

 

Det er ikke gjennomført en ny, omfattende analyse av energieffektiviseringspotensialet i sektoren. 

 

Figur 7 viser hvilke energieffektiviseringstiltak som er inkludert i potensialet frem mot 2013, 

beskrevet i Konkraft-rapport nr 5.  
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Figur 7. Energieffektiviseringspotensialet fordelt på kilde (Konkraft 5-rapport) 

 

I Petroleumslovgivningen (petroleumsloven § 4-4) er det nedfelt bestemmelser om forbud mot all 

fakling utover sikkerhetsmessige årsaker eller andre årsaker som departementet godkjenner. Mellom 

20 – 40 prosent av den samlede faklingen skyldes kontinuerlig fakling, mens resten er knyttet til 

enkelthendelser for å ivareta sikkerhet og operasjonelle hensyn. De siste årene er den kontinuerlige 

faklingen redusert på enkelte felt som følge av tekniske tiltak. Eksempler på slike tiltak er bruk av 

nitrogen som spyle- og dekkgass og forbedrete glykol-regenereringssystem. I tillegg er det utviklet ny 

teknologi for gjenvinning av fakkelgass.  

 

Myndighetene ved OD regulerer bruk av naturgass til fakling. Dette skjer ved at OED utsteder 

faklingstillatelser ide årlige produksjonstillatelsene. Forbudet mot fakling utover sikkerhetsmessige 

hensyn er fastsatt ut fra et ressursforvaltningshensyn. På norsk kontinentalsokkel er det ikke tillatt å 

produsere olje uten at det er funnet en løsning for bruk av gassen. Fakling som eneste avsetning for 

gass er ikke akseptabelt.  

 

Teknologijusteringer som OD utarbeider, kan knyttes til energieffektiviseringstiltak som er beskrevet i 

Konkraft 5-rapporten. Figur 8 viser at dette nivået ligger på ca 1 mill reduserte utslipp i 2020 (RNB 

2009) og er reflektert i tiltakskurven som energieffektiviseringstiltak. Disse tiltakene antas 

gjennomført med dagens avgiftsnivå innen petroleumssektoren.  Referansebanen har inkludert disse 

tiltak som forventet uspesifisert energieffektivisering og teknologiforbedringer. 

 

 

 
Figur 8.  Teknologijustering av CO2 utslipp i RNB 2009. 
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7.2 Kraft fra land 

I tråd med Innstilling nr 114 (1995 - 96) fra Energi- og Miljøkomiteen om norsk politikk mot 

klimaendringer og utslipp av nitrogenoksider, vedtok Stortinget 22. februar 1996 følgende; 

”Ved alle nye feltutbygginger skal det legges fram en oversikt over energimengden og kostnadene ved 

å elektrifisere innretningen framfor å bruke gassturbiner”. 

 

Elektrifisering som kraftløsning (”kraft fra land”) skal evalueres av utbygger og følges opp av 

myndighetene i forbindelse med behandling av hver enkelt ny plan for utbygging og drift (PUD). I 

forbindelse med PUD-behandling blir det også vurdert om produserende felt i nærområdet til den nye 

utbyggingen kan elektrifiseres. 

 

I korthet innebærer elektrifisering av innretninger på sokkelen at den elektriske kraften som blir 

produsert ved hjelp av gass på innretningene erstattes av kraft fra kraftnettet på land. I tillegg til 

kraftkabel mellom land og sokkelen kan det være nødvendig å installere større utstyr, avhengig av 

kraftmengde, spenning og avstand fra land. Nødvendig utstyr bestemmes også av om kraften skal 

overføres som like- eller vekselstrøm. For eksisterende innretninger vil en elektrifisering innebære at 

det må gjøres varierende grad av ombygginger og utskiftinger av utstyr ombord. Omfanget vil blant 

annet avhenge av om alt, eller deler av utstyret på innretningen skal skiftes ut (full elektrifisering eller 

delvis elektrifisering).  

 

Kraftmengde og avstand vil være avgjørende for elektrifiseringsløsningen som velges. Moderate 

kraftmengder over moderate avstander kan transporteres som vekselstrøm (AC) som vist i Figur 9. 

Vekselstrøm vil normalt kreve en transformator i hver ende av kabelen. 

 

Større kraftmengder over lange avstander medfører store energitap og vil kreve at strømmen 

transporteres som likestrøm (DC) der energitapet er mye mindre. Likestrøm krever en likeretterstasjon 

på land og en vekselretterstasjon ute på innretningen. Både vekselretterstasjoner og likeretterstasjoner 

er stort og tungt utstyr som det er krevende å finne plass til på eksisterende innretninger. I tillegg til 

kabelkostnadene og kraftkjøp er disse faktorene de viktigste ved elektrifisering. 

 

 
Figur 9. Forholdet mellom installert effekt og avstand for valg av energiforsyning. 

 

Elektrifisering av produksjonsskip FPSO (Floating Production Storage and Offloading) som er 

geostasjonære (for eksempel Goliat, jf fig 21), er i dag teknisk mulig ved bruk av allerede kjent 

teknologi.  En slik FPSO har egenskaper som gjør den særlig godt egnet for elektrisk kraft fra land 

fordi den ikke dreier med været, og dermed ikke må ha en såkalt svivel. Den har også et relativt stort 

dekksareal, noe som er viktig for å få plass til både prosessanlegget og utstyret for 

elektrisitetsomforming.  
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Dreieskiven (eng. turret) på en tradisjonell skipsbasert FPSO (for eksempel Norne) er en utfordring 

med tanke på elektrifisering. Blant annet vil dreieskivesystemet ha behov for en slepe-ring for 

overføring av elektrisk kraft.  Konseptet med overføring av større mengder kraft fra dreieskiven på 

FPSO-skipet til selve skipet er kommet så langt at den er klar for testing. Neste steg vil være å bygge 

en prototype.  

7.2.1 Tiltakskostnader for områdeelektrifisering av eksisterende innretninger 

OD har gjennomført en oppdatering av tiltakskostnadsestimatene for Kraft fra land til norsk sokkel
5
 

(KFL), slik disse ble publisert januar 2008. Følgende forhold er vurdert/oppdatert: 

 

1. Produksjons- og kraftbehovsprofil 

2. Indeksering av kostnadsestimater 

3. Reviderte prisprofiler for gass og elektrisitet  

4. Vurdering av CO2-virkninger av endret kraftbruk 

5. Oppstartsår  

6. Vurdering av kraftløsninger 

7. Vurdering av restverdi 

Vedrørende punkt 1: Nye innrapporterte prognoser til RNB 2009 er vurdert. Til KFL ble de ulike 

områdene tillagt betydelig produksjon fra omkringliggende funn og prospekter. De nye 

produksjonsprofilene indikerer at bildet fra KFL i det store og hele er dekkende, og at ikke er behov 

for en ny oppdatering av produksjons- og utslippsprofiler gitt usikkerheten på lang sikt. Det betyr 

Klimakur 2020 i dette arbeidet benytter samme kraftbehovsprofiler, brenngassprofiler og 

utslippsprofiler som i KFL-rapporten fra 2008. I KFL er elektrifisering av flytende skipsformige 

produksjonsinnretninger (FPSO) utelatt, fordi teknologien den gang ikke fantes. Dersom slik teknologi 

kan gjøres tilgjengelig, vil det åpne for andre områdeelektrifiseringer enn de som er beskrevet i KFL.  

 

Vedrørende punkt 2 og 3: Realkostnader for drift og investeringer er vurdert av ECON Pöyry. ECON 

Pöyry vurderer at kostnadsanslag fra 2007 er på samme realkostnadsnivå som i 2009. For årene fram 

mot 2013 forventer ECON Pöyry at realkostnadene skal stige med om lag to prosent per år. Dette gjør 

at de nominelle kostnadene i KFL skal inflateres med om lag 13 prosent for å uttrykke realpriser for 

prosjektene, målt i 2009-priser. Prisprofilen for gass er endret siden KFL. Det er lagt til grunn en 

langsiktig gasspris på 1,77 NOK per Sm
3
. Kraftprisen er også endret, og den er beregnet på bakgrunn 

av kvoteprisprognosen. Det henvises til Klimakurs metodedokument for detaljer. Forholdet mellom 

gass- og kraftpris er dermed også endret. Tariffer er holdt uendret. Verdien av nedetid er justert i 

forhold til endret oljepris. 

 

Vedrørende punkt 4: I vurderingen av CO2-virkningene av endret kraftforbruk, er det bare tatt hensyn 

til effekt på nasjonale utslipp. Ved elektrifiseringstiltak vil en reduksjon i nasjonale utslipp kunne bli 

motvirket av økninger i utslippene i andre land innenfor EU ETS. 

 

Vedrørende punkt 5: I KFL ble det lagt til grunn en svært stram tidsplan for gjennomføring av 

tiltakene, med tidligste oppstart våren 2015. En konservativ vurdering er at tidligste oppstart først vil 

kunne skje i 2017. I KFL ble elektrifisering av flere områder tillagt en økt ledetid på to år per område. 

                                                 
5
 Rapporten ” http://www.npd.no/Global/Norsk/3%20-

%20Publikasjoner/Rapporter/PDF/Kraft%20fra%20land%20rapport.pdf 

 

http://www.npd.no/Global/Norsk/3%20-%20Publikasjoner/Rapporter/PDF/Kraft%20fra%20land%20rapport.pdf
http://www.npd.no/Global/Norsk/3%20-%20Publikasjoner/Rapporter/PDF/Kraft%20fra%20land%20rapport.pdf
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Dersom operatør og de viktigste kontraktørene ikke samtidig pålegges andre store prosjekter, kan det 

være teknisk gjennomførbart å elektrifisere to til tre områder innen 2020. Siden de innretninger som 

inngår allerede produserer, medfører en utsettelse av tiltaket, alt annet likt, at den totale gevinsten 

reduseres, fordi levetiden av tiltaket da er redusert. Det må understrekes at tiltakskostnad er beregnet 

for en og en utbygging, og at forutsetningen om en slik sekvensiell utbygging kan ha innflytelse på 

kostnader og prosjektgjennomføringen. Slike effekter inngår ikke i tiltakskostnadsestimatene. 

Områdevise elektrifiseringskampanjer vil også være så omfattende at det kan oppstå flere 

beskrankninger, for eksempel i forbindelse med produksjon av tilstrekkelig mengde kabler, 

leggefartøy osv. Slike beskrankninger vil kunne drive tiltakskost opp.  

 

Vedrørende punkt 6: Dedikert kraft til kraft fra land-prosjekter er ikke vurdert. Det er vurdert slik at 

det kan skaffes tilstrekkelige mengder kraft i alle områder gjennom nettet for å dekke det øke 

kraftbehovet til petroleumssektoren..  

 

Vedrørende punkt 7: I forbindelse med Klimakur 2020 er det gjennomført utredninger av vindkraft til 

bruk i petroleumssektoren. Disse rapportene viser at overføringsnett utviklet for petroleumssektoren 

ikke nødvendigvis er velegnet for storstilt vindkraftutbygging. Det kan derfor settes spørsmålstegn ved 

verdsettingen av restverdien av kraftinfrastruktur i KFL-rapporten, og om denne er for optimistisk 

vurdert. I det oppdaterte estimatet er restverdien imidlertid ikke justert ned. Ideelt sett burde tilpasning 

til vindkraft vært justert inn med høyere investeringskostnader for å ta hensyn til merinvesteringer for 

tilrettelegging for fremtidig offshore vind. Det er ikke gjort i denne oppdateringen. 

 

Sammenliknet med resultatene fra KFL. er det tre faktorer i de nye estimatene som spesielt påvirker 

endringen av tiltakskostnader: 

 

1 Forholdet mellom salgsgasspris og kraftpris 

2 Tiltakene levetid  

3 Forutsetninger om krafttilbudet 

 

Område Tiltakskostnad 
kr/tonn CO2 

Utslipps 
reduksjon 
2020 årlig 

Mill tonn CO2 

Utslipps 
reduksjon 
2030 årlig 

Mill tonn CO2 

Midtre Nordsjø 3100 0,19 0,07 

Sørlige Nordsjø 1350 0,42 0,21 

Nordlige Nordsjø (50 
Hz) 

2150 0,34 0,05 

Nordlige Nordsjø (60 
Hz) 

1550 1,13 0,08 

Norskehavet 1550 0,7 0,01 

 

Tabell 2. Tiltakskostnadsestimater i Klimakur 2020 for områdevise elektrifiseringer (Kilde 

“Kraft fra land rapporten”). 

 

Basert på denne analysen, synes sørlige Nordsjø å peke seg ut som det området der elektrifisering har 

lavest reduksjonskostnad regnet i kr/tonn CO2. Ved nye utbygginger og større modifikasjonsarbeider 

vil konsekvensene ved å ta kraft fra land bli vurdert. Pågående av en slik art er ikke omfattet av denne 

analysen. I slike tilfeller kan kostnadene ved elektrifisering potensielt være lavere enn det 

beregningene i denne studien reflekterer. Generelt vil imidlertid slike muligheter representere 

spesialtilfeller. Gjennom tett oppfølging av alle lisensene på sokkelen vil OD være i stand til å 

identifisere disse mulighetene etter hvert som modifikasjonsplaner vurderes/utarbeides. 
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Mer detaljerte studier kan avdekke skreddersydde løsninger med bedre kostnadseffektivitet. Nordlige 

Nordsjø (60Hz) og Norskehavet kommer relativt likt ut i denne analysen. I Norskehavet er potensialet 

for nye produserbare ressurser som kan anvende kraftinfrastrukturen antakelig størst. I nordlige 

Nordsjø kan nedskalerte elektrifiseringsløsninger med mindre omfang være gunstigere enn det som 

ligger til grunn her. I begge områdene har mange av de innretningene som inngår i beregningene 

forholdsvis kort gjenværende, slik at utslippsreduksjonsprofilen er faller raskt, med tilhørende stigende 

tiltakskostnader. Disse tiltakene bør vurderes mot andre tiltak med lengre virketid. 

 

Estimater for tiltakskostnader for elektrifiseringsprosjekter knyttet til dagens produserende felt er 

svært tidsfølsomme.  

 

Figur 10 viser hvordan tiltakskostnadene endrer seg dersom det tar ett år kortere eller lengre å 

gjennomføre prosjektene. KFL konkluderer med at dersom mer enn ett område elektrifiseres, må 

tiltakene gjøres sekvensielt. Som vist under vil tiltakskostnaden stige for tiltak to, siden utbyggingen 

utsettes i tid. Det kan imidlertid også være andre momenter som påvirker tiltakskostnaden ved en 

sekvensiell elektrifiseringskampanje. 

 

 

 
 

Figur 10. Endring i tiltakskostnader dersom prosjektene tar ett år lengre eller ett år kortere å realisere.  

 

Figur 10 viser tiltakskostnad langs den vertikale aksen. De blå søylene viser tiltakskostnad dersom 

tiltakene kan være gjennomført i 2016, det vil si ett år tidligere enn antatt, De røde søylene er i 

samsvar med Klimakurs forventede oppstart, mens de grønne områdene er tiltakskostnad dersom 

tiltaket tar et år ekstra før det gir effekt. Figuren illustrerer hvordan tiltak i petroleumssektoren har 

tidsbegrenset effekt; ett år senere igangsettelse gir både lavere totalt reduksjonsomfang og høyere 

tiltakskostnad. Tiden det tar å sette slike tiltak ut i livet, er derfor en spesielt viktig faktor. Det er kun 

med en svært stram tidsplan og effektiv prosjektgjennomføring av rettighetshavere og myndigheter at 

de prosjektplanene som er lagt til grunn kan holde. Planene forutsetter at det ikke oppstår spesielle 

kompliserende faktorer som forsinker prosessen. 

7.2.2 Elektrifisering av enkeltfelt på sokkelen med kraft fra land   

Når plan for utbygging og drift (PUD) blir sendt inn, er det krav om å utrede konsekvensene av å hente 

kraften fra land. Dette gir OD en viss oversikt over kostnader ved nye elektrifiseringsprosjekter. 

Beregningene er ikke alltid fullstendig sammenliknbare.  Typiske estimater for tiltakskostnad vil 

variere mellom 700 - 3000 kr/tonn CO2 for nye enkeltutbygginger. For eksisterende enkeltutbygginger 

vil tiltakskostnadene kunne ligge i størrelsesorden 1000 – 4000 kr/tonn CO2 redusert. 
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7.2.3 Samkjøring  

Det er utført en studie for å synliggjøre mulige samkjøringseffekter mellom de tre feltene Gullfaks, 

Snorre og Statfjord (Tampenområdet). Tampen ble valgt fordi det vurderes som mest gunstig med 

hensyn til redusert energibruk.  

 

I dag er det en viss grad av samordnet kraftforsyning i Tampenområdet. Snorre A (SNA)   

produserer ikke tilstrekkelig elektrisk kraft til å dekke eget behov, derfor er det  

installert en 22 MW overføringskabel mellom Snorre B (SNB) og SNA. I tilfeller hvor SNA har 

underskudd av kraft, kan elektrisitet overføres fra SNB til SNA. 

 

På Gullfaks er det også samordnet kraftforsyning. Gullfaks B (GFB) har ikke egen 

kraftproduksjon, så kraftbehovet dekkes av Gullfaks A via en 20 MW overføringskabel. I 

tillegg er det installert en 20 MW overføringskabel mellom Gullfaks A (GFA) og C (GFC) for ekstra 

fleksibilitet.  
 

For å kunne analysere og vurdere et kraftsamkjøringsopplegg, er tre alternative scenarioer vurdert; 

intern kraftsamkjøring på Statfjordfelte, en kraftsamkjøring mellom Gullfaks og Snorre og 

kraftsamkjøring mellom Statfjord, Gullfaks og Snorre. 

 

Studien viser at kraftsamkjøring mellom feltene Statfjord, Gullfaks og Snorre er teknisk mulig å 

gjennomføre. Med de forutsetningene som er lagt til grunn, gjør kraftsamkjøring i Tampen-området 

det mulig å redusere antallet gassturbiner, noe som fører til økt virkningsgrad for de resterende 

turbinene gjennom samkjøring. Samkjøring av gassturbiner redusert brenngassbehovet og fører 

dermed til reduserte CO2-utslipp. Men kjøring av de gjenværende turbinene på høyere last vil føre til 

en økning av NOx-utslipp. For en konvensjonell turbin beskrives NOx-utslipp som en 

annengradsfunksjon av lasten på turbinene. NOx-utslipp vil øke eksponentielt med økt last (MW). 

Årsaken til dette er blant annet at økt last gir økt temperatur, og dermed økt produksjon av termisk 

NOx. Tabell 3 viser resultater for de ulike scenarioene målt over feltenes restlevetid, slik det ble 

definert i RNB 2009. 

 

 

Tiltakskostnad 

NOK/tonn CO2 

redusert 

Anslag for 

samlete 

investeringer 

MNOK

CO2 reduksjoner i 

2020 mill tonn. 

CO2 reduksjoner i 

2030 mill tonn.

Kraftbehov 

(maks) fra nettet 

GWT pr år

Intern samkjøring på 

Statfjordfeltet 3200 450 0,018 0 0

Kraftsamkjøring 

mellom Gullfaks og 

Snorre 3650 600 0,014 0 0

Kraftsamkjøring 

mellom Statfjord, 

Gullfaks og Snorre 3450 1300 0,048 0 0  
 
Tabell 3. Samkjøring i Tampen 

 
Investeringskostnadene er beregnet på et overordnet nivå og er derfor svært usikre. En 

usikkerhetsmargin på -30 prosent / +100 prosent anslås å gi et rimelig bilde på usikkerheten. 

Beregningene viser at tiltakskostnader for de tre scenarioene ligger på 2900 kr/tonn redusert CO2. 

Dette tiltaket vil sannsynligvis heller ikke være spesielt gunstig med tanke på CO2 reduksjoner andre 

steder på sokkelen, fordi Tampen ble vurdert som det området som hadde størst muligheter for å 

oppnå reduserte CO2- utslipp ved samkjøring. 
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7.2.4 Elektrifisering av kraftproduksjonen ved landanlegg 

Som nevnt i kapittel 2, er utslipp fra landanlegg/terminaler som inngår i transportnettverket for eksport 

av gass og olje inkludert i utslippsregnskapet til petroleumssektoren.  Raffineriene er i utgangspunktet 

industrianlegg, men i denne rapporten betraktes også utslippene herfra som utslipp fra 

petroleumssektoren. Dette omfatter anleggene på Kårstø og Mongstad. Det er foretatt en grov 

vurdering av mulighetene til elektrifisering:  

 Melkøya LNG tog 1 

 Melkøya LNG tog 2* 

 Kårstø gassprosessanlegg 

* Melkøya tog 2 er på planleggingsstadiet. Det er ikke fattet vedtak om bygging, og ressursgrunnlaget 

for tog 2 er ennå ikke påvist. 

I tillegg er det foretatt en vurdering av elektrifiseringsløsninger på Mongstad, uten at det er utarbeidet 

tiltakskostnader.  

 

I CCS- rapporten som utarbeides i Klimakur 2020, blir tekniske løsninger og kostnadsanslag for et 

CO2-fangstanlegg på Melkøya vurdert, med utgangspunkt i en studie som StatoilHydro utførte på 

oppdrag fra rettighetshaverne i Snøhvit-lisensen i 2008. Det samme vurderes for Mongstad på 

grunnlag av CO2 Masterplan Mongstad (StatoilHydro, 2009). For Kårstø vurderes et CO2 -

fangstanlegg med fangst fra gassprosessanlegget, basert på tekniske løsninger og kostnader fra en 

analyse som Gassco laget i samarbeid med StatoilHydro i 2008.  

 

Felles for landanleggene er stort varmebehov. Dette varmebehovet blir helt eller delvis dekket av 

varme fra gassturbiner som lager elektrisk kraft. Dette øker virkningsgraden av turbinene betydelig. 

Utslippsvirkningen av elektrifisering avhenger derfor i stor grad av hvilken teknisk løsning som blir 

funnet for å dekke varmebehovet når turbinparken fjernes.  Gassfyrte kjeler har svært høy 

virkningsgrad og kan benyttes til å produsere varme når elektrisk kraft til prosessanlegget hentes fra 

nettet. Det er denne løsningen som er valgt i tiltakskostnadsberegningene i denne rapporten. 

Dersom elektriske kjeler kan brukes, øker potensialet for utslippskutt ved elektrifisering Samtidig 

stiger kraftbehovet betydelig, og dermed også kostnadene ved strømkjøp. Dette gjør at 

tiltakskostnaden ikke nødvendigvis blir lavere. Det anbefales imidlertid at det i forbindelse med 

eventuelle utredninger av elektrifisering av landanlegg også vurderer om elektriske kjeler kan brukes 

til varmeproduksjonen. 

7.2.4.1 Elektrifisering av petroleumssektoren i Nordområdene 

Plan for utbygging og drift av Goliatfeltet utenfor Hammerfest ble godkjent under forutsetning av 

delvis kraftforsyning fra land. I denne prosessen kom det klart fram at kraftnettet i Finnmark ikke er 

robust nok til å ta i mot flere store nye kraftforbrukere. Klimakur 2020 vurderer likevel 

elektrifiseringsløsninger for felt med tilknytning til Finnmark. For disse vurderingene er det en 

forutsetning at nytt forsterket kraftnett er etablert før disse tiltakene blir ferdigstilt. 

 

Sentralnettet i Troms og Finnmark er relativt svakt og sårbart ved større driftsforstyrrelser i 

kraftsystemet. Dette kommer blant annet fram i Statnetts kraftsystemutredning fra 2008. I gitte 

perioder er det begrensninger i overføringskapasiteten i deler av nettet i Nord-Norge. Dette gjelder i 

hovedsak nettet mellom Ofoten og Balsfjord (Ofotensnittet) og nettet mellom Balsfjord og 

Goulasjåkka (Goulassnittet). På bakgrunn av dette har Statnett startet planarbeidet med å forsterke 

sentralnettet i Troms og Finnmark.  

 

Forbruksøkningen som ulik grad av elektrifisering av Goliat og LNG-anlegget på Melkøya 

representerer, vil kreve investeringer i nettet og en forsterkning av sentralnettet med de planlagte 420 

kV forbindelsene, Ofoten – Balsfjord og Balsfjord – Hammerfest. Nødvendige nettinvesteringer ved 

ulike forbruksøkninger er oppsummert i Tabell 4. Tabellen viser også et bilde av totale 

investeringskostnader for de ulike løsningene, og hvor stor del av investeringskostnadene som kan 

tilskrives forbruksøkningen knyttet til petroleumsaktivitet. De totale investeringskostnadene er basert 

på kostnadstall fra Statnetts nettutviklingsplan for 2009, og er forbundet med stor usikkerhet. Det er 
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ikke gjort analyser som viser hvordan en forbruksøkning i størrelsesorden 800-900 MW vil påvirke 

kraftsystemet. En slik stor forbruksøkning vil kunne kreve ytterligere sentralnettsforsterkninger enn de 

som er oppgitt her.  

Forbruksøkning Nødvendig nettinvestering Investerings- 

kostnad 

Kostnader som 

tilfaller økt 

petroleumsaktivitet 

50 MW Systemvern Ingen Ingen 

100-300 MW Ny 420 kV Ofoten-Balsfjord,  

420 kV Balsfjord-Hammerfest, 

transformering i Ofoten, 

Bardufoss, Balsfjord, Nordreisa, 

Alta, Skaidi og Hammerfest 

1000 + 3000 

= 4000 

MNOK 

2000 MNOK 

500-900 MW Ny 420 kV Ofoten-Balsfjord,  

420 kV Balsfjord-Hammerfest, 

transformering i Ofoten, 

Bardufoss, Balsfjord, Nordreisa, 

Alta, Skaidi og Hammerfest,  

 

1000 + 3000 

= 4000 

MNOK 

2500 MNOK  

 

Tabell 4.  Kostnader i sentralnettet ved økt petroleumsaktivitet 

 

NVE har valgt en kostnadsfordeling som gir petroleumsvirksomheten en andel på 2000-2500 MNOK 

av de totale kostnadene på 4000 MNOK. Hovedårsaken til kostnadsfordelingen er at det estimeres 

høye kostnader for nye transformatorstasjoner som vil være til liten nytte for petroleumsvirksomheten. 

Andre grunner til petroleumsvirksomhetens andel av kostnadene er redusert, er økt 

forsyningssikkerhet for Finnmark og økte muligheter for å tilknytte vindkraft. Forsterket nett i 

Finnmark vil kunne åpne for økt bruk av nettkraft for Goliat. Dette utgjør relativt små kraftmengder og 

er sett bort fra i Klimakurs vurderinger av økt kraft til Melkøya. Kostnader for oppgraderingen av 

nettet fra Hammerfest til Melkøya tilfaller derfor kun økt uttak på Melkøya. Bruk av systemvern vil 

kunne være aktuelt i flere av alternativene. Dette vil utgjøre en kostnad for petroleumssektoren i form 

av redusert forsyningssikkerhet. Det vil blant annet stille krav til at forbrukerne har back-up-løsninger 

ved redusert leveringskapasitet. Disse kostnadene er ikke inkludert i oversikten. Tabell 5 oppsummerer 

kostnadene ved nettforsterkningene til Melkøya LNG.   

 

Forbruksøkning Nødvendig nettinvestering Investeringskostnad 

100 MW Ingen  

300 MW Ny 132 kV Hammerfest-Melkøya 

(dobbeltkurs, duplex parrot) 

Ny/utvidelse av 132 kV 

transformatorstasjon 

 175-225 MNOK 

500 MW 2 x ny 132 kV Hammerfest-Melkøya 

(dobbeltkurs, duplex parrot) og riving 

eksisterende 132 kV linje. 

Ny/utvidelse av 132 kV 

transformatorstasjon 

 300-350 MNOK 

800 MW 420 kV Hammerfest-Melkøya, 

Ny/utvidelse av eksisterende 

transformatorstasjon på Melkøya  

ny 132 kV Hammerfest-Melkøya 

(dobbeltkurs, duplex parrot) og riving 

eksisterende 132 kV linje. 

 450-550 MNOK 
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Tabell 5. Forbruksøkning og nettkostnader på Melkøya 

 

OD forutsetter at den etterspurte kraften kan leveres til anleggene til den kraftprisen som ligger til 

grunn for Klimakur 2020.  

7.2.4.2 Nettkraftforsyning til Melkøya LNG  

Melkøya LNG (Figur 11) mottar gass fra Snøhvitfeltet. Snøhvitfeltet ligger i Hammerfestbassenget, og 

er et gassfelt med kondensat. På Melkøya blir CO2 skilt ut fra naturgassen, og sendt i rør tilbake til en 

formasjon i utkanten av Snøhvitreservoaret. 

 

Energibehovet ved Melkøya blir hovedsakelig dekket av gassturbiner. Det finnes en kraftkabel til 

nettet på land, men Melkøya kan i normal drift være selvforsynt med kraft. Varme fra turbinene 

gjenvinnes og brukes i prosessen. CO2-utslippene fra gassprosess- og nedkjølingsanlegget kommer fra 

fem gassturbiner av type GE LM 6000 som skaffer elektrisk kraft og varme. Den samlede installerte 

effekten er ca 230 MW. Normalt forbruk (209 MW) dekkes ved at de fem turbinene kjøres på 80 

prosent last. I tillegg hentes ca 25 MW fra nettet på land ved normaldrift. Ved vedlikehold på en av 

turbinene kan kraftbehovet dekkes med fire turbiner pluss noe mer kraft fra nettet på land som reserve. 

På hver turbin er det installert varmegjenvinningsenhet med en kapasitet på 41,5 MW, totalt 207 MW. 

Varmebehovet (127 MW) kan normalt dekkes med varmen fra tre turbiner. 

 

De samlede utslippene fra kraftanlegget på Melkøya utgjør om lag 1,3 mill tonn CO2 per år. En full 

elektrifisering av tog 1 ville innebære at en tilstrekkelig dimensjonert kraftkabel ble lagt til Melkøya 

og at alle de fem turbinene ble koplet ut ved normal drift. En slik elektrifisering ville innebære at 

varmebehovet måtte dekkes på annen måte. En naturlig varmekilde vil være gasskjeler. Det kreves 

detaljerte studier for å vurdere hvordan en gasskjel kan plasseres og innpasses i anlegget. En slik 

analyse er ikke gjennomført i Klimakur2020. 

 

 
 
Figur 11. Melkøya-anlegget (tog 1). 

 

Utfasing av to turbiner på Melkøya tog 1 

For tog 1 vil det være mulig å gjøre en mindre omfattende elektrifisering som ikke krever ny gasskjel 

ved normal drift. Klimakur 2020 har sett på et eksempel der turbinene blir kjørt tilstrekkelig for å 

dekke varmebehovet og deretter hentes elektrisk kraft fra nettet for å dekke det overskytende 

elektrisitetsbehovet. Denne formen for elektrifisering vil være mindre i omfang og kreve langt mindre 

investeringer til varmeproduksjon, men den vil også gi mindre CO2-reduksjoner enn full 

elektrifisering. 
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Kostnadstallene og CO2-utslippsprofilene som er benyttet i Tabell 6 er grove estimater
6
. Endres 

forhold mellom kraft- og varmebehov, vil dette bildet kunne endre seg. Tiltaket blir bedre dersom 

kraftbehovet øker relativt til varmebehovet, mens økt varmebehov kan spise opp mye av CO2-effekten.  

 

 

 

Årlig reduksjon i CO2-utslipp [1000 tonn] ~300 

Årlig reduksjon i NOx-utslipp [tonn]  ~200 

Årlig reduksjon i brenngassbehov [Mill Sm
3
] ~150 

Tiltakskostnad 2020 (NOK/tonn) 1400 

Ombygningskostnader [Mill NOK]  1 300  
 

Tabell 6.  Årlig CO2-reduksjon ved elektrifisering av Melkøya tog 1 og to turbiner i stand-by  

 

Elektrifisering av Melkøya betyr investeringer i forsterket kraftkabel og noe omlegging av 

varmeproduksjonen. Totale kostnader anslås til om lag 2,3 milliarder kroner, (uten kabelkostnader). 

En rimelig investeringsprofil er anslått til tre år, med tidligste oppstart i 2017. Tiltaket gir en reduksjon 

i utslippene i 2020 på om lag 300 000 tonn, og tiltakskostnaden er estimert til om lag 1400 NOK/tonn. 

I tallene over inngår ikke oppgraderinger i sentralnettet i Finnmark. Slike kostnader er tillagt tog 2. På 

denne måten er tiltakskostnaden betinget av at også tog 2 bygges ut med kraft fra nettet.  

 

Tiltakostnaden for elektrifisering av Melkøya avhenger av om det kommer et tog 2 eller ikke, og ikke 

minst, når dette anlegget kommer. Uten et tog 2 vil ikke Melkøya kunne nyttegjøre seg gassen før 

anlegget går av platå. Dersom et tog 2 er satt i produksjon i 2017, slik som er antatt i Klimakur, vil 

tiltakskostnaden for å redusere turbinbruken på Melkøya med to turbiner ved normal drift falle. 

 

Utfasing av én turbin på Melkøya  

Et mindre omfattende tiltak er å fase ut én turbin og erstatte denne med kraft fra nettet. Årlige CO2 -

reduksjoner er vist i  

Tabell 7. Denne løsningen vil ganske sikkert kunne gjennomføres uten at det er nødvendig å etablere 

et nytt kjelanlegg. Usikkerheten kostnadsmessig ligger hovedsakelig i omfanget av nettinvesteringer 

og hvor stabilt nettkrafttilbudet vil være. 

 

Årlig reduksjon i CO2-utslipp [1000 tonn] 190 

Årlig reduksjon i NOx-utslipp [tonn]  125 

Årlig reduksjon i brenngassbehov [MillSm
3
] <100 

Tiltakskostnad 2020 (NOK/tonn) 00 

Ombygningskostnader [Mill NOK]  0  

 
Tabell 7.  Årlig CO2 -reduksjon ved elektrifisering av Melkøya tog 1 og en turbin i stand-by  

 

Tiltaket gir en utslippsreduksjon i 2020 på om lag 190 000 tonn, og tiltakskostnaden er estimert til om 

lag 700 NOK/tonn CO2 redusert.  

 

Utbygningsløsning med kraft fra nettet til Melkøya tog 2 

Siden et mulig framtidig Melkøya Tog 2 er rapportert som en kilde til utslipp i utslippsprognosen for 

norsk petroleumsvirksomhet i RNB 2009, har OD lagt til grunn at anlegget vil være i drift innen 2020. 

Melkøya tog 2 er et nybygg og et landanlegg, slik at elektrifisering bør være enklere å få til her enn på 

offshore-innretninger. I tillegg kan Melkøya bli en relativt stor utbygging, der tiltak gir rimelig store 

utslippseffekter sammenliknet med en rekke andre utbygginger som kan komme de neste årene. 

 

                                                 
6
 Studie gjort av AddNovatech for Oljedirektoratet 
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Melkøya tog 2 er et anlegg som verken er vedtatt eller planlagt i detal. Derformå 

tiltakskostnadsanalysen naturligvis bli overordnet. Det antas at kraft- og varmebehov ved tog 2 blir 

omtrent som for tog 1. Varmebehovet dekkes av gassfyrte kjeler, og den elektriske kraften hentes fra 

nettet. Detaljer ved beregningene finnes i notat fra AddNovatech som er publisert på ODs 

hjemmesider. 

 

Vurderingen av Melkøya tog 2 tar utgangspunkt i de prognosene som ligger til grunn i ODs 

utarbeidelser av produksjons- og utslippsprognoser for petroleumssektoren.  

 

Tabell 8 tar utgangspunkt i at transmisjonsnettet i Finnmark bygges ut og står klart i 2017 til kostnader 

beskrevet i 7.2.4.1. Det legges også til grunn at dette transmisjonsnettet har den høye 

leveringssikkerheten som et industrianlegg som Melkøya tog 2 trenger. Med disse forutsetningene, 

synes kraft fra nettet å være den energiløsningen for Melkøya tog 2 som gir lavest investeringer i 

utbyggingsfasen. En slik utbygging er estimert til å redusere investeringene ved Melkøya med 3,2 

milliarder kroner. Behovet for varme og den relativt høye prisen på elektrisk kraft sammenliknet med 

gass, medfører imidlertid en merkostnad i driftsfasen. Tiltakskostnaden for Melkøya tog 2 inkludert 

nettforsterkninger blir 1450 kr per tonn CO2 redusert.  

 

Årlig reduksjon i CO2-utslipp [1000 tonn] <300 

Årlig reduksjon i NOx-utslipp [tonn]  ~180 

Årlig reduksjon i brenngassbehov [Mill Sm
3
] ~150 

Tiltakskostnad 2020 (NOK/tonn) 1450 

Ombygningskostnader [MillNOK]  - 400  

 
Tabell 8.  Anslåtte effekter over tiltakets levetid av en elektrifisering av Melkøya tog 2 sammenliknet med 

en løsning med lokal gasskraftproduksjon 

7.2.4.3 Kårstø 

Kårstø prosessanlegg er et anlegg for prosessering av rikgass til salgsgass og fraksjonering av 

væskeprodukter. Anlegget behandler rikgass fra Nordsjøen og Norskehavet og kondensat fra Sleipner. 

I tillegg finnes et gasskraftverk (eid av Naturkraft) på det samme området. 

 

Samlet energiforbruk ved prosessanlegget på Kårstø er på rundt 7 TWh pr år. Kraften hentes fra 

kraftnettet og fra en turbogenerator på anlegget. Varmen utnyttes i prosessanlegget, slik at samlet 

energiutnyttelse er nærmere 80 prosent, noe som er svært høyt. Behovet for elektrisk kraft er om lag 

100 MW, og av dette blir om lag 40 MW i dag dekket av turbogeneratoren. I 2008 var utslippene fra 

anlegget på om lag 1,16 millioner tonn CO2 og 732 tonn NOx. 

Utslippene av CO2 og NOx fra prosessanlegget kommer primært fra drift av gassturbindrevne 

kompressorer med varmegjenvinning og tilleggsfyring og fra direktefyrte kjeleanlegg. Disse genererer 

høytrykksdamp til ulike prosesser. 

 

Gassco overleverte i mars 2009 en rapport ”Naturkraft Integration Mapping Study” (NIMS) til Olje- 

og energidepartementet. Tallmaterialet fra denne rapporten er lagt til grunn for beregning av 

tiltakskostnader for å elektrifisere gassprosessanlegget på Kårstø. I Klimakur 2020 er ikke integrering 

av prosessanlegget og Naturkrafts anlegg vurdert. Dette blir utredet i et separat oppdrag gitt av Olje- 

og energidepartementet til Gassco og Gassnova. 

 

Et alternativ til kraft fra Naturkraft er kraft fra nettet, og dette som legges til grunn for analysen i 

Klimakur 2020. Det benyttes samme konsept for elektrifisering av kompressorene som i NIMS, men 

behovet for elektrisitet hentes imidlertid fra eksisterende nett. Dagens behov for elektrisk import fra 

nettet er om lag 60 MW. Ved full elektrifisering vil behovet øke med om lag 140 MW til 200 MW for 

å dekke dagens maksimale kapasitet. 
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Bortfall av varme ved elektrifisering av kompressorer erstattes med nye gassfyrte kjeler. Miljøeffekten 

av elektrifisering av kompressorene på Kårstø, samt fjerning av anleggets generatorturbin, er vist i 

tabellen under som årlige CO2-reduksjoner. Fjerning av turbiner medfører bortfall av dampproduksjon 

fra varmegjenvinningsenheter. Tapt dampproduksjon erstattes av nye gassfyrte kjeler. Det er forutsatt 

30 års virketid for tiltaket fra slutten av investeringsperioden, det vil si fra og med 2018. 

 

Elektrifisering av turbindrevne kompressorene og utfasing av generatorturbinen på Kårstø vil kunne 

redusere de totale CO2-utslippene fra anlegget med om lag 30 prosent. Om lag 60 prosent av 

reduksjonspotensialet til elektrifiseringen faller bort som følge av økte CO2-utslipp fra de nye 

gassfyrte kjelene. Basert på forutsetningene som er gjengitt over, er tiltakskostnaden for elektrifisering 

av Kårstø om lag 2 200 kroner pr. tonn CO2 redusert som vist i Tabell 9. 

 

Årlig reduksjon i CO2-utslipp [1000 tonn] 400 
Årlig reduksjon i NOx-utslipp [tonn]  130 
Årlig reduksjon i brenngassbehov [MillSm

3
] 230 

Tiltakskostnad 2020 (NOK/tonn) 2 250 
Ombygningskostnader [MillNOK]  9 100 
 

Tabell 9.  Tall for elektrifisering av deler av Kårstø anlegget 

 
Flere tiltak innen varmegjenvinning for å redusere dampforbruket på Kårstø er vurdert. En del av 

tiltakene er funnet teknisk gjennomførbare og kan redusere utslippene med til sammen 200 000 tonn 

CO2 per år. 

7.2.4.4 Mongstad 

Mongstad er, som vist i  

Figur 12, et svært stort industrianlegg. Anlegget er den største enkeltkilden til CO2-utslipp i Norge. I 

dag består anlegget av et raffineri, en råoljeterminal, et teknisk utviklingssenter og et anlegg for 

prosessering av våtgass og kondensat (Vest prosess). Oljeraffineriet og råoljeterminalen får råolje fra 

blant annet Statfjord, Gullfaks, Norne, Heidrun og Troll B og C.  

 

Raffineriet er et oppgradert, moderne anlegg som består av en stor ”krakker” som splitter de tyngste 

oljekomponentene (lange petroleumskjeder) ved destillasjon. Prosessen foregår hovedsakelig ved 

intern varmeveksling hvor produktvarmen utnyttes. Krakkeren har lite eksternt varmebehov og 

genererer selv varme som igjen delvis brukes til å generere damp. Som hjelpeutstyr i den videre 

prosessen er det installert en rekke kjeler som i hovedsak lager damp og ovner som bruker varmen 

direkte i prosessen. Disse kjelene og ovnene bruker i dag gass som energi. Når kraftvarmeverket 

kommer i drift, vil mange av disse kjelene og ovnene bli erstattet av varme fra kraftvarmeverket. 

 

Det totale energibehovet på Mongstad i 2007 var ca 60 MW elektrisk kraft og ca 800 MW varme. I 

tillegg til kjelene og ovnene er det installert en såkalt blåser som drives av en gassturbin på 10-15 

MW, samt nødvendig sikkerhetsutstyr som nødaggregat, brannpumper etc som alle drives med diesel. 

Anlegget har også flere fakler som har utslipp av blant annet CO2.  

 

Blåseren kunne i utgangspunktet tenkts elektrifisert, men siden denne er integrert i krakkerområdet, 

ville dette innebære et svært omfattende arbeid som medfører mange perioder med nedstenging.  I 

raffineriet brukes mye energi i form av damp, og utnyttelsen, også av lavenergivarmen i anlegget, 

vurderes som høy.  Det finnes i tillegg en del maskiner som brukes som back-up i anlegget. Disse er 

delvis elektrifisert. 
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Figur 12. Mongstadanlegget. 

Samlet betyr dette at Mongstads utslipp i stor grad består av utslipp fra virksomhet som skal generere 

varme til prosessen. Elektrifisering av varmeproduksjon er ingen enkel operasjon. Det eksisterer 

begrenset med teknologi som kan generere betydelige mengder varme ved bruk av strøm. Bruk av gass 

til varmebruk har også en svært høy virkningsgrad.  

 

Det kan være mulig å elektrifisere deler av Mongstad. I Finansdepartementets perspektivmelding, som 

ligger til grunn for Klimakur 2020, er det lagt til grunn karbonfangst og -lagring ved Mongstad. Dette 

reduserer potensialet ved elektrifisering betydelig. 

7.2.5 Elektrifisering av petroleumsinnretninger med vindkraft 

Lyse AS og Unitech Power Systems har vurdert mulighetene knyttet til innfasing av kraft fra 

vindmøller til innretninger i Sørlige Nordsjø (8) på oppdrag av OD. Mulighetsstudien ble avgrenset til 

feltene Gyda, Ula, Ekofisk, Eldfisk og Valhall.  

 

Avgrensingen av studien til å omfatte Sørlige deler av Nordsjøen ble valgt av følgende årsaker: 

 Innretningene ligger på rundt 70 meter havdyp, noe som betyr at det i prinsippet eksisterer 

teknologi til å realisere offshore vindkraft der i dag. 

 Innretningene har fortsatt relativt lang levetid og det planlegges nye investeringer på feltene i nær 

framtid. 

 Statnetts visjon om et offshore kraftnett, er kabel til Sørlige Nordsjø med Ekofisk definert som 

fase 1. 

 En del grunnlagsmateriale for offshore vindkraft foreligger, med referanse til Lyses konseptstudie 

”Forsyning av elektrisk kraft fra småskala offshore vindkraftanlegg til olje- og gassinstallasjoner” 

(2009/Konfidensiell studie). Konseptstudien ble utarbeidet i samarbeid med operatørselskap på 

norsk sokkel. 

 

Det ble vurdert installering av vindturbinene dedikert til hver enkelt innretning med  

(topologi 2) og uten kabel (topologi 1) mellom innretningene. I tillegg ble vindturbinene samlet i en 

sentral vindpark og tilknyttet de ulike innretningene med sjøkabler med (topologi 4 A/4B) og uten 

(topologi 3) forbindelse til landnettet.  Tabell 10 oppsummerer resultatene fra studien. Topologi 2 og 3 

vil tilføre lite fleksibilitet i forhold til topologi 1, og ved normale driftsforhold vil det gå minimalt med 

strøm i kabelforbindelsene mellom innretningene. Dette betyr at en kabel mellom innretningene kun er 

en fordyrende faktor i forhold til topologi 1. Topologi 1 og 4A/B kommer bedre ut med hensyn til 

investeringskostnad per MW vindkraft installert i forhold til Topologi 2 og 3. Kabel til land utgjør en 

stor del av investeringskostnaden for topologi 4A og 4B.   
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Tiltakskostnad 

NOK/tonn CO2 

redusert 

Anslag for 

samlete 

investeringer 

MNOK

CO2 reduksjoner i 

2020 mill tonn. 

CO2 reduksjoner i 

2030 mill tonn.

Kraftbehov (maks) 

fra nettet GWT pr 

år

Topologi 1 2100 2900 0,1 0,05 0

Toplogi 2 2400 2900 0,1 0,05 0

Topologi 3 2250 2900 0,1 0,05 0

Toplogi 4 A/B 2350 10400 0,4 0,2 -  
 
Tabell 10. Vindkraft. 

 

ODs beregninger viser tiltakskostnad fra 2100 kr - 2400 kr pr tonn CO2 redusert. Den høye 

tiltakskostnaden må forstås i lys av at vindmølleprosjekter ikke først og fremst vil være direkte 

utslippstiltak, men tiltak for å utvikle ny teknologi. Nytteverdien av å teste ut vindmøller under tøffe 

forhold langt fra land inngår ikke i beregningen. 

7.2.6 Konsepter uten tiltakskostberegninger 

Flere aktører har arbeidet med konsepter som kombinerer produksjon av elektrisk kraft med fangst- og 

injeksjonsanlegg for CO2 til havs. Disse studiene er foreløpig på et tidlig stadium, og det foreligger så 

langt ikke konkrete forslag til plassering og beskrivelse av hvilke innretninger som eventuelt kan 

elektrifiseres. Det er heller ikke beregnet utslippsreduksjoner eller komplette estimater for 

investeringer og driftskostnader for alle elementer i en slik utbygging. Disse konseptene er ikke tatt 

med i denne rapporten fordi det ikke har vært mulig å beregne tiltakskostnader for tiltaket.   

7.3 Oppsummering tiltakskost 

Figurene nedenfor (Figur 13 og Figur 14) oppsummerer tiltakskostnader og CO2-reduksjoner for 

tiltakene som er vurdert i denne rapporten; energieffektivisering, elektrifisering av offshore anlegg og 

landanlegg og samkjøring av felter. Enkelte av tiltakene er gjensidig utelukkende, det innebærer for 

eksempel at det ikke er mulig både å elektrifisere og etablere CCS på Melkøya tog 2. På samme måte 

vil områdeelektrifisering utelukke elektrifisering av enkeltfelt inkludert i samme område. 

Tiltakskostnadsestimatene må forstås som en anskueliggjøring av et forventet kostnadsnivå og kan 

brukes til en generell prioritering av hvilke tiltak det er ønskelig å gå videre med i en overordnet 

vurdering. Det kan imidlertid ikke fattes investeringsbeslutninger på grunnlag av disse estimatene. 

Analysen bør heller ikke brukes som grunnlag for å fatte beslutninger som i neste instans vil medføre 

at ett eller flere av disse tiltakene må gjennomføres. For hvert av tiltakene er det nødvendig å 

gjennomføre nærmere analyser i samarbeid med operatører og rettighetshavere for å bekrefte teknisk 

gjennomførbarhet, teknologiske løsninger, tidsplaner og nye kostnadsestimater 
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Figur 13. Tiltakskurve for CO2 -reduserende tiltak innen petroleumssektoren

7
  

 
Figur 13 viser tiltakskostnader i kr/tonn CO2 redusert med tilhørende CO2 -utslippsreduksjon i 2020.  

 

 

 

 
Figur 14. Totale investeringer for vurderte tiltak

8
  

Figur 14 illustrerer samlete investeringer ved de ulike tiltakene med tilhørende CO2 -reduksjoner i 

2020. Dersom deler av investeringene skal finansieres over statsbudsjettet, bør en generell 

                                                 
7
 Blå søyle viser energieffektiviseringstiltak, elektrifiseringstiltakene er grønne, samkjøring er lilla og  

CCS-tiltakene er rosa. 

 
8
 Blå søyle viser energieffektiviseringstiltak, grønn søyle viser elektrifiseringstiltakene, samkjøring er lilla og   

CCS-tiltakene er rosa.  
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skattekostnad på 20 prosent legges til dette beløpet. Tiltakene varierer fra driftsmessige tiltak uten 

investeringsbehov til omfattende investeringer opp til 13,5 milliarder kroner. Største 

investeringsbehov finner vi i tiltak som krever ombygging av eksisterende anlegg.  

8 GJENNOMFØRING AV STØRRE PROSJEKTER INNEN PETROLEUMSSEKTOREN 

Planlegging av elektrifiseringsprosjekter vil bygge på en rekke forutsetninger som ikke nødvendigvis 

vil oppfylles, og analysene er således omfattet av stor usikkerhet. Planleggingsfasen går i stor grad ut 

på å gjøre begrunnede valg av konsepter og snevre inn utfallsrommet for å gjøre det mulig å 

gjennomføre prosjektet og etablering av kontrakter på en effektiv måte. Det er en rettesnor for 

vurderingene at elektrifiseringsprosjektene må gjennomføres så snart som realistisk mulig, ettersom 

nytten av elektrifisering reduseres etter hvert som installasjonene nærmer seg slutten av sin 

økonomiske levetid. 

 

Etter en planleggingsfase må det gjøres en beslutning om å føre prosjektet videre mot en eventuell 

mulighetsstudie, der teknisk og kommersiell gjennomførbarhet demonstreres og det utarbeides 

klassifiserte kostnadsestimater med en usikkerhet på om lag +/- 40 %. Videre må konseptet fastlegges 

og detaljeres gjennom en konseptfase og deretter detaljeres videre og blant annet deles inn i 

forhandlede kontrakter i en forprosjekteringsfase. 

 

I hver av planleggingsfasene må arbeidet med tekniske studier og løsninger, kommersielle drøftinger 

og myndighetsbehandling være koordinert og ha nødvendig fremdrift. Offshorelisensene må ha 

nødvendig tid til rådighet for å vurdere konsekvenser og risiko knyttet til planene om elektrifisering. 

Kompleksiteten i prosjekter for elektrifisering av sokkelen forventes å være like høy som for de større 

utbyggingsprosjektene på sokkelen (på grunn av mange større anlegg som skal være integrert fysisk og 

kommersielt, store geografiske avstander, et krevende regime i forhold til HMS og 

myndighetsbehandling, utfordringer innen samordning og risikofordeling etc.). 

 

Kravene til samordning mellom ulike aktører og økonomiske interesser er svært store for de 

elektrifiseringsprosjektene som beskrives i rapporten. Uansett hvilken aktør som får ansvaret for 

planlegging og koordinering av prosjektet, vil det kreve betydelig tid og ressurser til å drøfte og 

forhandle med aktørene om hvilke områder, lisenser og landanlegg som skal inkluderes i et 

elektrifiseringsprosjekt, og hvilke kommersielle betingelser som skal gjelde for de ulike aktørene. Et 

slikt arbeid må utføres parallelt med tekniske studier for å underbygge tekniske konsepter og 

kommersielle diskusjoner. I hovedsak må de kommersielle drøftingene med aktuelle aktører skje før 

beslutning om gjennomføring, slik at beslutningstakerne skal kunne ha oversikt over kostnader, 

lønnsomhet og risiko for prosjektene de skal ta stilling til. 

 

 

Tabell 11.  

 

 

Politisk/kommersielt Teknisk Myndighetsbehandling

2010 Politisk behandling Mobilisering av prosjekt Definere behov myndighetsbehandling

2011 Samordning av aktører Mulighetstudie Konsekvensutredning

2012 Valg av lisenser og kraftforsyning Konseptfase Behandling av søknad

2013 Politisk behandling Forprosjektering Tilleggsutredninger/Anke saker

2014

2015

2016

2017 2.havdel

Bygging

Oppstart

Investeringsbeslutning

Bygging

Detaljengineering
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Tabell 11.  En tidsplan for gjennomføring av et større elektrifiseringsprosjekt (grovt skissert) 

 

Tidsplanen vil være representativ for gjennomføring av elektrifisering av ett område. Ved samtidig 

elektrifisering av flere områder, vil det oppstå ekstra utfordringer i forhold til tilgjengelig tid for 

modifikasjon av innretninger, kapasitet på leggeskip, flotell, løfteskip, tilgjengelig 

produksjonskapasitet for kabel og utstyr, kompetent arbeidskraft etc. 

9  VIRKEMIDLER  

Dette kapittelet gjør rede for eksisterende virkemidler innenfor petroleumssektoren og drøfter  mulige 

endrede/nye virkemidler som kan utløse CO2-reduserende tiltak innen sektoren.  

9.1 Økonomiske insentiver  

9.1.1  CO2 -avgiften og kvoter 

I tråd med prinsippet om at forurenser betaler, ble det fra 1.januar 1991 innført en avgift for CO2-

utslipp på norsk sokkel. Norge var dermed et av de første landene i verden som innførte CO2-avgift på 

utslipp fra brenning av petroleum og naturgass i forbindelse med petroleumsvirksomhet (Lov 21. 

desember 1990, nr 72 om avgift på utslipp av CO2 i petroleumsvirksomhet på kontinentalsokkelen.). 

CO2-avgiften betales for hver standardkubikkmeter gass som blir brent eller kaldventilert og per liter 

petroleum som blir brent.  

 

Avgiftssatsen har variert i årenes løp. Figur 15 gir en oversikt over utviklingen i avgiftssatsen fra 

starten i 1991 og fram til og med 2007. Totalt akkumulert innbetalt avgift fram til 1.1.2009 er ca 62 

mrd 2008 NOK.  
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Figur 15. Utvikling i CO2-avgiften satsen fra 1991-2007. Løpende kroner og faste 2007-kroner.

9
 

 

Fra 1.januar 2008 ble utslippene fra petroleumsindustrien inkludert i EUs kvotehandelssystem, og alle 

aktører på sokkelen må derfor kjøpe kvoter tilsvarende sine utslipp. Norske myndigheter forventet at 

kvoteprisen på kort- og mellomlang sikt skulle være lavere enn den norske CO2-avgiften og valgte 

derfor å videreføre CO2-avgiften på et nivå som sørger for at summen av kvotepris pluss CO2-avgift 

gir om lag samme kostnadsnivå for CO2-utslipp i dag som tidligere.   

                                                 
9
 2.halvår 1998 var avgiftsatsen 107 øre, men det var kun dette halvåret. 

Avgiftsatsen var 89 øre i 1999 og ble satt til 70 øre i 2000, nedjustert med 19 øre.  
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Den samlede CO2-prisen gir operatørene på sokkelen samme insentiv som før kvoteplikten, til å drive 

energieffektiv produksjon av olje og gass. Det er ingen tvil om at CO2-prisen har (og har hatt) 

betydning for utslippene fra norsk sokkel.  

 

For å redusere de nasjonale utslippene med 15 – 17 mill tonn CO2 ekvivalenter, er et mulig 

virkemiddel å stille alle norske utslipp ovenfor en uniform utslippspris. Siden noen sektorer allerede er 

underlagt kvoteplikt, innebærer bruk av en uniform utslippspris at avgiften må differensieres; ikke 

kvotepliktige aktører stilles ovenfor avgiften P, mens kvotepliktige aktører stilles ovenfor avgiften P-q, 

hvor q er prisen på kvoter i EU markedet.  Fordelen med en avgift er at aktørene i økonomien har 

bedre forutsetninger for å vite hva utslippsprisen i framtiden vil være enn ved f.eks bruk av et 

kvotesystem. Prismålet (avgiften) gir også myndighetene bedre kontroll med hvilke kostnader de påtar 

seg i klimapolitikken. Det er imidlertid usikkerhet knyttet til hvor store utslippsreduksjoner en gitt 

avgift vil medføre.   

 

Det kan ikke utelukkes at myndighetene av ulike årsaker ønsker å skjerme enkeltsektorer fra et 

avgiftsystem.  Dersom myndighetene velger å la noen forurensere betale mindre enn andre/ikke betale 

for sine utslipp, vil en gitt utslippsmålsetning fordre en høyere utslippspris i de sektorene som blir 

underlagt en strengere regulering. Generelt vil det være slik at kostnadene ved klimapolitikken øker 

for hver sektor som blir skjermet fra avgiften.   

9.1.2 Kvotehandel og klimaeffekt av ytterligere reguleringer i kvotepliktig sektor  

Kyoto-protokollen definerer Norges internasjonale CO2-utslippsforpliktelser og setter et utslippstak for 

norske klimagassutslipp for femårsperioden 2008-2012. Måten utslippene reguleres på, er at de enkelte 

land er tildelt nasjonale kvoter tilsvarende Kyotoforpliktelsen. Disse nasjonale kvotene kan handles 

mellom nasjoner. I Europa er det etablert et kvotesystem, EU ETS, der virksomheter med utslipp av 

CO2 gjøres kvotepliktige. EU ETS-markedet omfatter bare deler av økonomien, blant annet 

kraftproduksjon og petroleumsvirksomhet. Innenfor EU ETS er utslippene gitt av det samlede antall 

EU ETS-kvoter i systemet.  

 

Jamfør tradisjonell økonomisk teori innebærer kvoteregulering at det settes et tak for hvor høye de 

samlede utslippene innefor kvoteområdet skal være i perioden. Siden dette taket bestemmer hvor høye 

utslippene i perioden skal være, er kvoteinstrumentet et styringseffektivt virkemiddel. Innenfor 

kvotetaket åpnes det så for kvotehandel, og utslippsreduksjoner vil på den måten også allokeres der det 

er mest kostnadseffektivt. Kvotehandel medfører i praksis flytting av utslipp, og etter intensjonen 

sørger kvotemarkedet for at alle aktører blir stående ovenfor samme marginale rensekostnad og at 

utslippsreduksjonene blir gjennomført der det er billigst for samfunnet. Slik oppnås det fastsatte 

utslippsmålet til minste kostnad. 

 

I en kvoteperiode vil ytterligere reguleringer i kvotepliktig sektor (EU ETS) ikke nødvendigvis ha 

noen utslippseffekt (siden utslippstaket er satt for perioden). Dette resultatet følger direkte av 

kvoteinstrumentets innretning, nemlig at det er satt et tak for hvor høye utslippene i perioden skal 

være, og at de utslippene (kvotene) en aktør avstår fra, blir kjøpt og brukt av en annen aktør.  Skal vi ta 

kvotesystemet tas på alvor, betyr dette at ekstrakostnadene ved ytterligere reguleringer i kvotepliktig 

sektor må forstås som prisen som må betales for å flytte utslipp. Dette er hverken styringseffektivt 

eller kostnadseffektivt. Dersom myndighetene ønsker å pålegge kvotepliktige aktører å gjennomføre 

utslippsreduserende tiltak, og at disse skal ha en umiddelbar utslippseffekt, er det nødvendig å holde 

tilbake kvoter tilsvarende de utslippene som forventes kuttet. Dette vil imidlertid medføre at 

kostnadene ved tiltaket øker ytterligere.  

 

Tiltak som reallokerer utslippene innenfor kvotemarkedet, vil også kunne påvirke kvote- og 

energiprisene. Det er (forventet) kvotepris som er det viktigste signalet til næringslivet for å få opp 

løsninger for å redusere utslippene. Tiltak som er pålagt av myndighetene kan svekke prisinsentivet og 
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dermed være kontraproduktive. Endrede energipriser vil også kunne få markedsvirkninger utenfor 

Kyoto-området. I dette tilfellet blir analysen ytterligere komplisert.  

9.1.3 Klimafond  

Sentrale elementer i et klimafond vil være valg av modell for finansiering, valg av modell for hvordan 

midlene skal fordeles og fastsettelse av en utslippsforpliktelse som fondet skal stå ansvarlig for å 

innfri.   

 

En måte å finansiere klimafondet på er å stille alle eller noen sektorer i økonomien ovenfor høyere 

CO2-avgifter, og at de økte avgiftsinntektene styres inn i fondet. En alternativ finansieringskilde til 

fondet kan være midler fra salg av overskuddskvoter. Fondsmidlene kan for eksempel forvaltes av et 

styre som er sammensatt av representanter fra sektorene som er omfattet av forpliktelsen.  

Utslippsforpliktelsen som følger fondet vil gi styret i fondet insentiver til å bevilge fondsmidlene til de 

mest kostnadseffektive tiltakene. En sentral problemstilling blir da om fondet skal kunne investere i 

klimatiltak i hele økonomien, eller bare i de sektorene som er omfattet av utslippsforpliktelsen.  

 

En slik organisering er ikke ulikt modellen som ligger til grunn for næringslivets NOx -fond. Spesielt 

med NOx -fondet er imidlertid at ordningen er frivillig, og at næringsaktørene som deltar i ordningen 

fritas fra å betale NOx -avgift mot at de betaler inn midler til fondet.  Fondsmidlene går så til 

forskning på- og finansiering av utslippsreduserende tiltak i økonomien som helhet. Fordelingen av 

midlene er basert på søknader fra næringsaktørene, og styret i fondet velger de tiltakene som gir mest 

igjen for pengene.   

 

Alternativt til at en utslippsforpliktelse innfris gjennom et klimafond, kan være at myndighetene og 

industrien forhandler seg fram til en avtale om en bestemt utslippsreduksjon og at det overlates til 

industrien å finne den beste løsningen for hvordan utslippsforpliktelsen skal innfris. Industrisamarbeid 

som virkemiddel er blant annet tatt i bruk for å redusere utslippene av nmVOC fra norsk sokkel. Her 

har myndighetene gitt industrien en tidsbegrenset utslippsforpliktelse og overlatt til industrien selv å 

finne den beste løsningen for hvordan denne forpliktelsen skal innfris. 

 

Oljedirektoratets oversikt over påløpt CO2-avgift fra norsk petroleumsvirksomhet viser et 

avgiftsproveny på om lag 2,25 milliarder kroner i 2008. I tillegg kommer CO2-avgift fra 

samferdselssektoren. Samlet CO2-avgiftsproveny i Norge er dermed et betydelig beløp.  Et klimafond 

vil dermed få en helt annen størrelse enn NOx- fondet. Det er imidlertid også slik, som Klimakur 2020 

viser med stor tydelighet, at de fleste større tiltak for utslippsreduksjoner er kostbare, både med hensyn 

til nødvendige investeringer og også sett i lys av forholdet mellom totale kostnaden og utslippskutt.  

 

En forutsetning for at det etableres et klimafond, er at det følger visse krav til utslippsreduksjoner til 

klimafondet. På denne måten kan klimafondet være styringseffektivt for myndighetene. Dersom 

Klimafondet etableres over samme lest som NOx-fondet, vil denne risikoen falle på næringslivet. Det 

kan oppstå en forhandlingssituasjon der næringslivet ønsker et klimafond med finansiell styrke og lave 

krav til konkrete utslippskutt, mens staten kan ønske seg strenge krav til utslippskutt for å sørge for 

styringseffektivitet og for at fondet skal måtte arbeide aktivt for å gjennomføre effektive investeringer. 

Dersom dette kravet blir for sterkt, vil antakelig næringslivets motivasjon for et klimafond bli svakere. 

Klimakur gir et bilde av hvilket mulighetsrom et slikt fond har for å finne konkrete tiltak. 

9.1.4 FoU 

Det er en del av Klimakur 2020 sitt mandat å vurdere virkemidler som kan bidra til å implementere ny, 

utslippseffektiv teknologi, og å utvikle kompetanse og bidra til forskning og kunnskap. Dersom det er 

et ønske å få iverksatt flere FoU-prosjekter er det behov for mer støtte til denne typen aktiviteter.  

Generelt forankres argumentet om offentlig FoU-støtte i at markedene ikke strekker til for å bringe 

fram den teknologien som har potensial til å bidra positivt til samfunnet. Markedssvikten oppstår som 

en følge av at de private aktørene som står for innovasjonene må bære hele kostnaden med utviklingen 
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men at de samtidig ikke har insentiver til å ta i betraktning at gevinstene ved deres forskning vil tilfalle 

samfunnet. Uten offentlig støtte til FoU vil det bli underinvestert i slik aktivitet.  

 

Teknologier som i dag er umoden og kostbar vil imidlertid kunne få livets rett etter hvert som 

forventingen til de internasjonale karbonprisene blir høyere. Støtte til ethvert klimaprosjekt som ikke 

utløses av seg selv i dag er derfor ikke å foretrekke. Vil en realisere disse teknologiene tidligere enn 

hva markedene legger til rette for vil det imidlertid være behov for å ta på seg høyere kostnader nå for 

å få dem utviklet og implementert allerede i dag.   

9.2 Direkte reguleringer 

9.2.1 Petroleumsloven 

Norsk petroleumsvirksomhet reguleres gjennom Petroleumsloven. Petroleumsloven etablerer et 

rammeverk for hvordan virksomheten skal drives og hvordan planer for utbygging og drift (PUD) på 

sokkelen skal utredes og godkjennes av myndighetene. Detaljerte krav til hvordan virksomheten skal 

drives blir fastsatt primært i enkeltvedtak (PUD) og forskrifter fastsatt i medhold av loven. PUD`en er 

gjenstand for betydelig saksbehandling hos ansvarlig myndighet OED og i OD. I PUD-prosessen kan 

myndighetene sørge for at ulike løsninger utredes og på denne måten se til at utbygginger på sokkelen 

blir gjennomført på den måten som tjener samfunnet best.  Dersom samlede investeringer overstiger 

10 milliarder kroner må en PUD godkjennes i Stortinget. 

 

Miljøhensyn inngår blant de sentrale målsettinger som Petroleumsloven skal ivareta. I 

Petroleumslovens § 1-2 om ressursforvaltningen slås det fast at forvaltningen av petroleumsressursene 

skal bidra til å sikre et bedre miljø. Bestemmelsen viser at klimahensyn er et relevant hensyn når 

forvaltningen utøver sin skjønnsmyndighet etter Petroleumsloven med tilhørende forskrifter. 

Klimahensynet må selvsagt veies mot de andre hensynene som er fremhevet i § 1-2 og mot de hensyn 

som fremgår av lovens øvrige bestemmelser. Kravene til forsvarlig utvinning, slik de er fastsatt i 

petroleumsloven § 4-1, utgjør en viktig begrensning for forvaltningens utøvelse av skjønn i forbindelse 

med vilkårfastsettelse etter petroleumsloven. De vilkår som settes, må ses i forhold til kravet om 

forsvarlige tekniske og sunne økonomiske prinsipper og til målet om å utvinne mest mulig av den 

petroleum som finnes i hver enkelt petroleumsforekomst. 

 

Petroleumsloven tillater ikke fakling av assosiert gass under normal drift (§ 4-4). Alle nye utbygginger 

må derfor vise til en løsning for all produsert gass. Aktuelle løsninger kan enten være injeksjon av gass 

i reservoaret eller eksport til markedene. Kravet medførte at gassinfrastrukturen på norsk sokkel ble 

godt utviklet.  Gjennom årlige produksjonstillatelser regulerer petroleumsmyndighetene faklingen på 

sokkelen. Selskapene får bare tillatelse til å fakle for å opprettholde et nødvendig sikkerhetsnivå og i 

forbindelse med eventuell driftsstans. 

 

Valg av utbyggingsløsning er den mest sentrale beslutning for utslippsnivået fra petroleumssektoren. 

Dette legger føringer for lønnsomhet og sikkerhetsnivå for feltet. Petroleumsmyndighetene arbeider 

for å sørge for gode lønnsomme utbygginger gjennom en forsvarlig ressursforvaltning og med 

forankring i sikkerhet, beredskap og ytre miljø. 

 

Olje- og energidepartementet er ansvarlig for å utrede konsekvensene ved åpning av nye områder. Ved 

utbygging og avslutning er det rettighetshaverne, i praksis operatøren, som har ansvaret for å foreta en 

konsekvensutredning. Konsekvensutredningen er en integrert del av PUD og PAD (Plan for anlegg og 

drift) og danner grunnlaget for beslutning om godkjennelse av PUD og tillatelse til anlegg og drift. 

Konsekvensutredningsprosessen må derfor være avsluttet, og utredningskravet som er nedfelt i lov og 

forskrift må være oppfylt før en PUD kan godkjennes eller tillatelse til anlegg og drift kan gis.  

 

I forbindelse med nye utbygginger og større ombygginger av eldre installasjoner har OD, i tillegg til 

de ressursmessige forvaltningsaspektene, fokus på energieffektivisering og reduksjon av klima- og 



Side 41 
 

miljøskadelige utslipp til luft og til sjø. Dette omfatter også en vurdering av muligheten for å 

elektrifisere anleggene med bruk av kraft fra land.   

 

9.2.2 Forurensningsloven 

Utslipp fra petroleumssektoren på norsk sokkel er fullt ut omfattet av forurensningsloven, så fremt 

utslippene stammer fra sider av virksomheten som jevnlig fører til forurensninger, jf. § 4 første ledd. 

Dette innebærer at den som vil drive petroleumsvirksomhet (i praksis operatøren) må ha tillatelse etter 

forurensningslovens § 11. KLIF er ansvarlig myndighet for saksbehandling etter forurensningsloven. 

 

Forurensningsforskriften stiller nærmere krav til behandlingen av tillatelser etter forurensningsloven. 

Forskriftens kapittel 36 er med på å gjennomføre IPPC-direktivet i norsk rett. Direktivet inneholder 

blant annet bestemmelser om at større industrianlegg skal ha integrerte utslippstillatelser, det vil si at 

tillatelsene skal omfatte forurensning til vann, luft, avfall m.v., samt bestemmelser om bruk av beste 

tilgjengelige teknikker (BAT) og energieffektivitet. IPPC-direktivet (Integrated Pollution Prevention 

Control) er relevant for petroleumsindustrien offshore fordi energianlegg som er større enn 50 MW er 

blant de industrianlegg som er omfattet av direktivet.  

 

Tradisjonelt har utslippstillatelsene til petroleumssektoren på norsk sokkel fokusert på utslipp til sjø av 

olje, oljeholdig vann og kjemikalier, samt beredskap mot akutt forurensning. Uutslippstillatelser som 

er gitt tidligere er imidlertid oppdatert i løpet av de siste årene blant annet med vilkår om 

energieffektivitet, energistyringssystem og energirapportering og utslipp av NOx til luft. Det er etter 

gjeldende rett ikke anledning å innføre utslippsgrenseverdier for CO2 fra energianleggene offshore. 

Dette fremgår av forurensningsloven § 11 annet ledd (se nedenfor).  

 

I forarbeidene til klimakvoteloven går det fram at bakgrunnen for bestemmelsen i forurensningsloven 

§ 11 annet ledd var Regjeringens utgangspunkt om at det som hovedregel ikke bør stilles andre vilkår i 

utslippstillatelser til virksomhet som omfattes av kvotesystemet, enn vilkår som knytter seg til 

overvåking og rapportering.  Miljøverndepartementet framholdt i forarbeidene til klimakvoteloven at 

fastsettelse av utslippsgrenseverdier i den enkelte tillatelse ikke er hensiktsmessig der det dreier seg 

om kvotepliktige utslipp, i og med at det i kvotesystemet settes et samlet tak for de kvotepliktiges 

utslipp av CO2. Departementet ønsket likevel ikke å avskjære adgangen til å stille andre typer vilkår i 

utslippstillatelsen og ga uttrykk for at det er ønskelig å opprettholde adgangen til å stille både 

energieffektivitetskrav og teknologikrav, men uttalte samtidig at det i praksis bare vil være aktuelt å 

stille teknologikrav i forhold til nye gasskraftverk.  

9.2.3 Klimakvoteloven 

Klimakvoteloven trådte i kraft for petroleumssektoren 1. januar 2008. Lover omfatter alle utslipp av 

CO2 fra energiproduksjon der innfyrt effekt overstiger 20 MW. Kapasitetsgrensen gjelder for et 

energianlegg eller samlet for flere energianlegg som står i nær driftmessig eller fysisk sammenheng. 

Kvoteplikten oppstår ved utslipp av CO2 fra forbrenning av fossilt brensel. CO2-utslipp fra forbrenning 

av biomasse, farlig avfall og avfall det betales sluttbehandlingsavgift for er ikke kvotepliktig.  

9.2.4 Ikke-omsettbare kvoter (faste utslippstillatelser) 

Ikke omsettbare utslippskvoter innebærer at myndighetene setter et utslippstak for de enkelte aktørene 

i økonomien. Gitt sitt utslippstak vil bedriftene forsøke å finne den billigste måten å rense utslippene 

sine på. Virkemiddelet er styringseffektivt, men siden den marginale rensekostnaden blir ulik for alle 

virksomheter i økonomien, vil ikke et slikt system bidra til kostnadseffektive tilpassninger for 

økonomien som sådan.   

9.2.5 Endringer i lovgivning 

Myndighetene kan velge å gjøre endringer i lovgivningen for å redusere utslippene fra 

petroleumssektoren. Det er mest sannsynlig at direkte reguleringer vil gi langt dyrere 
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utslippsreduksjoner enn det en kostnadseffektiv tilnærming legger opp til, og de samfunnsøkonomiske 

kostnadene kan potensielt bli svært store.  

 

En type direkte regulering som kan anvendes, er vern av områder for petroleumsvirksomhet. En 

vurdering av vern bør i utgangspunktet basere seg på en kost/nytte-analyse av vernet. Å gjennomføre 

en slik analyse går ut over det som er rimelig å få til innenfor rammene av prosjektet Klimakur 2020, 

og dessuten vil vern av områder først og fremst være begrunnet av andre naturvernhensyn enn klima.  

Det er imidlertid all grunn til å tro at kostnadene per enhet klimagassreduksjon ikke vil stå i forhold til 

nytten en oppnår av den tilsvarende reduksjonen, og det er også rimelig å anta at det vil finnes langt 

billigere måter å kutte utslippene på (for eksempel elektrifisering). Dersom vern skulle bli vurdert som 

et aktuelt virkemiddel i klimasammenheng, er det nødvendig med en større analyse som belyser alle 

relevante aspekter og ikke bare de som relaterer seg til klimagassutslipp. Dette er vanlig praksis før 

myndighetene beslutter å åpne nye områder og det er grunn til å tro at dette vil bli ivaretatt på en 

tilfredsstillende måte også i fremtiden.  

 

En mulig nedstengning av modne felt har ikke blitt vurdert. Virkemidler som er rettet inn mot å 

påvirke modne felt kan innebære at lønnsomme petroleumsressurser blir liggende igjen i bakken. 

Generelle avgifts- eller kvotesystemer bør være egnet til å sikre riktig avveining mellom produksjon 

og energibruk.  

 

Krav om å elektrifisere alle nye utbygginger er et tiltak som er blitt spilt inn til Klimakur 2020. 

Virkemidlet som kan brukes for å få dette til er å pålegge aktørene gjennom lov å elektrifisere sine 

installasjoner. Det er svært komplisert å gjøre rede for hvordan et slikt krav vil slå ut for 

verdiskapingen fra petroleumssektoren. De viktigste årsakene til at dette er en kompleks materie er at 

petroleumsutbygginger er beslutninger som må fattes av lisenser (sammenslutninger av 

petroleumsselskaper). For alle aktører ligger det til grunn at alle utbygginger skal være 

bedriftsøkonomisk lønnsomme, med et rimelig avkastningskrav på den investerte kapitalen.  

9.3 Langsiktig perspektiv  

I et langsiktig perspektiv mot 2030 vil utslippene fra petroleumssektoren være knyttet til færre felt, og 

mange felt vil ha få års produksjon igjen. I dette perspektivet vil tiltak med store investeringer i 

utslippsreduserende teknologi ha høy tiltakskostnad. Figur 6 illustrerer hvordan effekten av et krav om 

elektrifisering av eksisterende produksjon vil avta raskt fordi produksjonen avtar. Elektrifisering av 

dagens innretninger i Norskehavet vil for eksempel ha liten effekt i 2030. Imidlertid kan framtidig 

utbygging av kjente- og ukjente petroleumsressurser ha potensial for utslippsreduksjoner i området.  
 

Mange av de tiltakene som er identifisert og analysert i Klimakur 2020, er naturlig nok knyttet til 

eksisterende innretninger. Disse tiltakene vil ha best effekt dersom de gjennomføres så snart som 

mulig. De vil ikke være relevante klimatiltak i et lengre perspektiv. Tiltakenes effekt for 

utslippsreduksjoner i 2030 og enda lengre fram i tid er svært liten. 

 

I et langsiktig perspektiv mot 2030 vil utslippene fra petroleumssektoren komme fra færre felt, og 

mange felt vil ha få års produksjon igjen. I dette perspektivet vil tiltak med store investeringer i 

utslippsreduserende teknologi ha høy tiltakskostnad. Innfasing av nye ressurser til eksisterende felt 

kan bidra til forlenget levetid og dermed større utslippsreduksjoner å fordele kostnadene på. Mange av 

de tiltakene som er identifisert og analysert i Klimakur 2020 er knyttet til eksisterende innretninger. 

Disse tiltakene vil ha best effekt dersom de gjennomføres så snart som mulig. De vil ikke være 

relevante klimatiltak i et lengre perspektiv. Tiltakenes effekt for utslippsreduksjoner i 2030 og senere, 

er svært liten. 
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Vedlegg 1.   Tiltakskostnader og samfunnsøkonomiske analyser 

 

Tiltakskostnadsbegrepet er et vel innarbeidet begrep som uttrykk for kostnaden for samfunnet ved å 

gjennomføre et utslippsreduserende tiltak. En godt utført tiltakskostnadsanalyse består av verdsatte 

samfunnsøkonomiske kostnader og inntekter ved å gjennomføre tiltaket. Disse virkningene sees 

deretter opp mot utslippsendringen, og forholdet mellom disse gir et uttrykk for den totale kostnaden 

per enhet utslippsreduksjon. Tiltakskostnadsbegrepet er en variant av en ordinær nyttekostnadsanalyse, 

slik denne er vist i (1). 

 

La T være den teknisk-økonomiske levetiden for et prosjekt. Investeringene starter i år 0, t=0 og alle 

verdsatte kostnader og nyttevirkninger opphører etter år T. Nåverdien av prosjektets kostnads- og 

nyttevirkninger er da gitt ved likning 1. 

 

(1)   
 

 





T

t

tttr
RCIstnadprosjektkoNetto t

0
1

1  

 

der I er investeringer, C er (endring i) andre kostnader, R er (endring i) inntekter/nyttevirkninger. 

Disse komponentene neddiskonteres med en realrente ”r”, gjerne kalt kalkulasjonsrenta. 

Kalkulasjonsrenta skal i en samfunnsøkonomisk analyse uttrykke avveiningen mellom nytte i dag og 

nytte i morgen, det vil si samfunnets tidspreferanser. I tillegg ligger det et risikoelement i renta.  

 

I likning 2 er nyttestrømmen Rt delt i inntektskomponenten Rt* og qtXt, der Xt kan være uttrykk for 

årlige utslippsreduksjoner som følge av tiltaket. qt er verdsettingen av utslippsreduksjonen. Som 

eksempel kan nevnes at i Klimakur beregnes NOx-reduksjoner på denne måten. Dersom det fantes en 

slik verdsettingsbane også for utslipp av klimagasser, ville en kunne regne også klimagassutslippene i 

monetære størrelser og ende opp med en standard nyttekostnadsanalyse som ville gi et svar på om 

tiltaket med de gitte verdsettingsparametre var lønnsomt eller ei.  

 

(2)    
 

 





T

t

tttttr
XqRCIstnadprosjektkoNetto t

0

*

1

1  

 

 

For perioden t=0,..,T måles fysiske utslippsreduksjoner X for den faktoren vi ønsker å beregne 

tiltakskostnad for, i denne sammenheng CO2. Den delen som gjelder CO2-reduksjoner i formelen over 

er trukket ut i (3). 

 

 

(3)   
 





T

t

ttr
XqduksjonerutslippsresprosjektetavdagiNytte t

0
1

1  

 

Et rimelig lønnsomhetsmål for prosjektet er da at dersom den neddiskonterte verdien av prosjektets 

utslippsreduksjoner er større enn den neddiskonterte verdien av alle virkninger av prosjektet, så er 

prosjektet lønnsomt. Det er vist i (4) 

 

 

(4)    
   

 








T

t

tttr

T

t

ttr
RCIXq tt

0

*

1

1

0
1
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Dersom en holder verdsettingen av CO2 konstant over tid, qqt  , kan (3) skrives som (5) 
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(5)   
 





T

t

tr
XqduksjonerutslippsresprosjektetavdagiNytte t

0
1

1  

 

 

Dersom en setter (5) inn i (4) og dividerer med 
 




T

t

tr
Xt

0
1

1 på begge sider av likningen får en likning 

(6). Likningen kan tolkes slik at ”dersom beslutningstakerens verdsetting, q’,  av godet X er større 

eller lik q
*
, så er prosjektet lønnsomt”.  

 

(6)   
 

 

 












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T

t
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* ,  

 

En tiltakskostnadsanalyse overlater altså til beslutningstakeren å vurdere om prosjektet er lønnsomt 

eller ikke ut fra beslutningstakerens egen verdsetting av godet X. Beslutningstakeren bør gjennomføre 

prosjektet dersom egen verdsetting q’>=q*, ellers ikke. 

 

Tiltakostnaden er gitt ved forholdet mellom neddiskontert nyttestrøm og neddiskontert 

utslippsreduksjon. Dette innebærer ikke at utslippene i egentlig forstand er neddiskontert, men at 

realverdsettingen av godet X er konstant over tid, og at denne fremtidige nyttestrømmen 

neddiskonteres på samme måte som alle andre fremtidige nyttevirkninger. Det er ingenting i veien for 

å velge en annen diskonteringsrate for dette godet, for eksempel ved at en forutsetter at verdsettingen 

av godet vil endre seg reelt over tid. Da er en imidlertid langt på vei tilbake til den tradisjonelle 

nyttekostnadsanalysen, der godet verdsettes eksplisitt for alle år. Forskjellen mellom en 

tiltakskostnadsanalyse og en ordinær nyttekostnadsanalyse består altså kun i at dette ene godet ikke 

verdsettes av analytikeren, men overlates beslutningstakeren.  

 

Denne måten å beregne tiltakskostnader på ligger til grunn for Kraft fra land til norsk sokkel og de 

analyser Oljedirektoratet har gjennomført på egen hånd. 

 

Bruk av annuiteter 

I tiltaksanalyser utført av KLIMA- OG FORURENSNINGSDIREKTORATET er tiltakskostnad 

estimert på en litt annerledes måte. La oss kalle denne alternative metoden for annuitetsmetoden og 

metoden i forrige avsnitt for nåverdimetoden. For prosjekter med kort ledetid og jevn 

utslippsreduksjonsprofil, vil de to metodene være ekvivalente. 

 

Annuitetsmetoden tar utgangspunkt i et referanseår, som ligger noen år frem i tid, på et tidspunkt der 

tiltaket er forventet implementert. Referanseåret behøver ikke å være det første året prosjektet har 

miljøeffekt. I stedet for eksplisitt å benytte investeringer ”I” i analysen beregnes en annuitet ”at”. En 

annuitet beregnes ved hjelp av (7). 

 

(7)   

  






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Denne annuiteten benyttes da sammen med (endring i) årlige inntekter og (endring i) driftskostnader 

til å beregne årlig merkostnad ved miljøprosjektet. Deltaprofiler for inntekter og kostnader samt 

profiler for utslippsreduksjoner kan variere over tid. I annuitetsmetoden velges gjerne et måleår t
*
, der 
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 Tt ,..,0*   som gir X
*
, R

*
 og C

*
. Alternativt kan X

*
, R

*
 og C

* 
beregnes som gjennomsnittsverdier 

etc. 

 

(8)   
** RCamerkostnadÅrlig t   

 

(9)   
*XmåleåriUtslipp   

 

Forholdet mellom årlig merkostnad av tiltaket og verdien av sparte utslipp i måleåret gir 

tiltakskostnaden, som vist i likning 7. 

 

(10)   
*

**

X

RCa

leårUtslippimå

merkostnadÅrlig
tnadTiltakskos t 

  

 

Det er denne metoden, beregnet med utgangspunkt i forventede utslipp i henholdsvis 2020 og 2030 

som er standardmetode for Klimakurprosjektet. 

 

Sammenlikning av metodene 

Den vesentligste forskjellen mellom metodene er at det i annuitetsmetoden ikke diskonteres 

miljønytte. Det er vanligst i analyser som anvender nåverdimetoden å diskontere miljønytte likt som 

kontantstrømmene. Det kan innvendes mot dette at miljønytte bør diskonteres lavere/ ikke diskonteres 

i det hele tatt. Det er ingenting i veien for å innføre en annen rente ”d” for miljønytte, forskjellig fra 

”r” i likning 3, men vanligvis holdes disse parameterne like.    

 

Dersom en, ved beregninger av tiltakskostnader ved hjelp av annuitetsmetoden, velger måleår for å 

finne X
*
, R

*
 og C

*
, vil valg av måleår kunne slå betydelig ut i estimatet på tiltakskostnader. Benytter 

en alternativt gjennomsnittsberegninger for disse størrelsene, blir annuitetsmetoden mer robust for 

store endringer i utslippsvolumer eller kostnader innenfor beregningsperioden.  
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Vedlegg 2. Teknologistatus og teknologiutvikling 

 

Energieffektivisering og energiledelse 

 

Nedenfor gis en kort beskrivelse av tilgjengelige tiltak for energieffektivisering. Dette er tiltak som 

kan være implementert på innretninger offshore, men som eventuelt også kan videreføres på andre 

innretninger. Tiltakene vil kunne utløses av dagens virkemiddelbruk. 

 

Varmeintegrering er en metode som sikrer at 90 % av varmebehovet på innretningene kan dekkes ved 

å utnytte spillvarmen fra kraftproduksjon eller andre varmeprosesstrømmer. Varmeintegrering er 

installert på Åsgard B og dermed inkludert i referansebanen. Tiltaket med mellomkjøling, mer effektiv 

separasjonsteknologi og bruk av varmt kjølevann har redusert de årlige CO2-utslippene på Åsgard B 

med omlag 180 000 tonn.   

 

Gasskompresjon. Ved separasjon av olje, gass og vann på høyest mulig trykk vil behovet for å 

komprimere produsert gass opp til eksport/injeksjonstrykk bli redusert. På Gullfaks C ble det installert 

høytrykks produksjonsmanifold i forbindelse med Gullfaks-satellittene. Tiltaket ga en CO2-reduksjon 

på omlag 4 % av de totale Gullfaks-utslippene. Tiltaket er inkludert i referansebanen. 

 

Kraftgenerering.  Det kan også ligge noe potensial i å utforme anlegget slik at en i driftsfasen får en 

mest mulig optimal utnyttelse av gassturbiner. Kraftbehovet varierer over et felts levetid. Ved å velge 

flere og mindre turbiner framfor få og store kan et anlegg kjøres med høyere effektivitet i alle faser av 

driften.  

 

Optimal gasstransport. Kraftbehovet ifm gasstransport er følsomt for transportert mengde og 

rørdiameter. Større diameter reduserer energibehovet. En økning i rørdiameter på 10 % vil for samme 

transporterte gassmengde gi en reduksjon i energibehov og utslipp fra gasstransport på 10-25 %.  

 

Redusert energibehov. Det ligger et betydelig potensial for energieffektivisering ved å optimalisere 

nye feltutbygginger med hensyn til energiutnyttelse. Dette er tiltak som, ved siden av miljøeffekten, 

ofte gir økonomiske besparelser for operatøren ut over redusert CO2-avgift. Eksempler kan være å 

unngå unødige trykkfall, utnytte energien der trykkfall er nødvendig og å skille ut uønskede produkter 

som vann på et tidligst mulig stadium.  

 

Kombikraftverk med varmegjenvinnings dampgenerator. (HRSG - Heat Recovery Steam Generator). 

Et kombikraftverk er en kombinasjon av gassturbiner og dampturbiner. Eksosgassen som turbinene 

avgir har en relativ høy temperatur. Den varme eksosgassen kan brukes til å generere damp som igjen 

kan drive en dampturbin. Denne kombinasjonen kan produsere elektrisitet mer effektivt enn hva en 

gassturbin eller dampturbin klarer alene.  

En annen anvendelse er et dieselmotordrevet kombikraftverk, hvor varm eksos fra diesel-motoren 

brukes for å generere damp, som igjen kan drive en dampturbin.    

Kombikraftverk er i dag i bruk på innretningene Oseberg D, Snorre B og Eldfisk 2/7-E. Disse 

anleggene er de eneste kombikraftverkene i offshoresammenheng i verden. Tiltakene er inkludert i 

referansebanen. 

 

Slukket fakkel/fakkelgassgjenvinning. Mellom 20 – 40 % av faklingen skyldes kontinuerlig fakling 

mens den resterende andelen er knyttet til enkelthendelser for å ivareta sikkerhet og operasjonelle 

hensyn. Den kontinuerlige faklingen er de siste årene blitt redusert på enkelte felt som følge av 

tekniske tiltak som for eksempel bruk av nitrogen som spyle- og dekkgass og forbedrete glykol-

regenereringssystem. I tillegg er det utviklet ny teknologi for gjenvinning av fakkelgass.  

 

Havbunnsseparasjon. Å skille ut produsert vann på havbunnen fører til at store vannmengder ikke må 

pumpes opp til innretningen for behandling. Den store gevinsten ved denne teknologien er lavere 
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kraftbehov sammenlignet med separasjon på innretningen. Havbunnsseparasjonsteknologien og 

teknologutviklingen på Tordis og ”Troll pilot” er beskrevet nærmere under.  

 

Tordis undervannsseparasjon og injeksjon  

Tordis undervannsseparasjon og injeksjon, vist i  

Figur 16, startet i 2008 og er verdens første fullskala havbunnsanlegg for separasjon av vann og sand 

fra brønnstrømmen. Teknologien var et gjennombrudd for en ny generasjon undervannsløsninger i 

oljeindustrien. Denne teknologien er en del av et prosjekt som skal øke utvinningsgraden fra Tordis-

feltet fra 49 til 55 prosent. Dette utgjør om lag 35 millioner fat olje, i tillegg til assosiert gass. Utskilt 

vann og sand fra separatoren ble pumpet ned i vannfylte formasjoner direkte fra 

undervannsinstallasjonen for deponering. Løsningen betyr at store mengder vann som følger med opp 

fra reservoaret unngår den ti kilometer lange transportetappen til Gullfaks C, og opp til plattformen. 

Dette er en løsning som krever betydelig mindre energi enn dersom alt det produserte vannet skal 

behandles og separeres på plattformen.  

 

Injeksjonen måtte imidlertid avbrytes i mai 2008 etter at det ble oppdaget lekkasje fra deponiet til 

havbunnen. Erfaringene med utstyret var imidlertid gode. 

 

 
 
Figur 16. Tordis undervannsseparasjon og injeksjon. 

 

Troll Pilot 

Havbunnsseparasjonssystemet ”Troll Pilot” er installert på havbunnen på 340 meters dyp, 3,5 

kilometer fra Troll-C plattformen. Ved hjelp av gravitasjonsmetoden skilles produsert vann fra olje- og 

gasstrømmen fra fire av de 39 produksjonsbrønnene som er i drift på Troll C i dag. Vannet reinjiseres i 

reservoaret, mens den separerte oljen og gassen føres opp på plattformen. Dette har økt 

produksjonskapasiteten på Troll C og redusert energibruken. Den geologiske strukturen i Troll-feltet 

gjør feltet særlig egnet til havbunnsseparasjon. På grunn av de tynne oljelagene produserer feltet mye 

vann tidlig i produksjonsfasen. Troll pilot er illustrert i Figur 17.  

 

Figur 17. Troll pilot 

 

 

 

Tordis 

undervannsseparasjon 

og injeksjon 

Troll Pilot ble utviklet av ABB 

Offshore Systems i samarbeid med 

Hydro. 
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Havbunnskompresjon 

Ved produksjon av gass kan trykket i reservoaret synke. Havbunnskompresjon kan være den 

fremtidige løsningen for økt gassproduksjon fra havbunnskompletterte gassbrønner. Ved å øke trykket 

i gasstrømmen kan en kompressor kompensere for det fallende trykket i reservoaret. Et nytt testsenter 

på Kårstø, K-lab er bygget for å teste om det er mulig å komprimere gass på havbunnen. Dette er 

verdens første fullskala testsenter for havbunnskompresjon og startet opp 21. april 2008. Dersom 

testingen er vellykket, kan havbunnskompressorer erstatte plattformer og på sikt lede frem til komplett 

havbunnsproduksjon.  

 

En havbunnskompressor forsynes med elektrisk kraft. Dersom installasjonene på havoverflaten kan 

elektrifiseres eller er hel elektrifisert, vil energibesparelsene ved bruk av havbunnskompressor 

hovedsaklig være i form av kortere gassløft som igjen gir lavere energibruk til kompresjon.  Shell 

planlegger å bruke havbunnskompresjon for å øke utvinningsgraden på Ormen Lange. K-lab på Kårstø 

er i gang med å kvalifisere havbunnskompressorer. Kompressorer i størrelsesorden 8-10 MW blir for 

tiden testet og er aktuelle for Ormen Lange feltet fra 2015/16. Per i dag er ikke havbunnskompresjon 

kommersielt, men det er en teknologi som er under uttesting og utvikling.       
Disse tiltakene er ikke inkludert i referansebanen. 
 

Generator turbin Heimdal 

En ny og mer effektiv generator-turbin skal etter planen ferdigstilles på Heimdal-plattformen i løpet av 

2009. Denne turbinen skal gi bedre energieffektivitet og varmegjenvinning. Tiltaket skal etter planen 

redusere CO2-utslippene med 48.900 tonn per år. Utslippene av NOx skal etter planen også reduseres. 

Oppgraderingen har en investeringskostnad på 970 millioner NOK. Tiltaket er inkludert i 

referansebanen.  

 

Annet 

Andre teknologier det jobbes med er å redusere vannproduksjonen fra felt ved å injisere ulike 

kjemikalier og silica i brønnene for å hindre at vannet i reservoaret når frem til brønnene. Slike EOR-

metoder (Enhanced Oil Recovery) skal føre til økt oljeutvinning, samtidig som en unngår at vannet når 

prosessanlegget og reduserer dermed energibehovet. 
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Vedlegg 3. Dagens felt med kraft fra land som er inkludert i referansebanen (RNB 2009) 

 

Troll-feltet og Kollsnes 

Troll-feltet ligger ca 65 km vest for Kollsnes, bildet i Figur 18. Troll A er en bunnfast innretning med 

et understell av betong. Installasjonen forsynes med elektrisk kraft fra Kollsnes-anlegget (vekselstrøm 

for generell drift og likestrøm for gasskompresjon). På grunn av synkende reservoartrykk vil 

kraftbehovet på Troll A, spesielt knyttet til prekompresjon, øke betydelig fra dagens nivå fram mot 

2020. Det planlegges å øke antall kompressorer på Troll A fra dagens 2 til 4, som medfører en 

kapasitetsøkning fra 80 til 160 MW. Dette vil også medføre at det må legges ny kraftkabel ut til Troll 

A. 

 

 

 
Figur 18. Kollsnesanlegget 

 

Ormen Lange 

Gassfeltet Ormen-Lange er bygget ut med dypvanns havbunnsbrønner som leverer gassen til 

prosessanlegget på Nyhamna. Hovedenergikilden for anlegget på Nyhamna er elektrisk kraft fra nettet. 

I tillegg produserer to gassfyrte varmoljekjeler varme til prosessering av brønnstrømmen. Hele 

anlegget vil etter planen ha et årlig kraftforbruk på om lag 1,4 TWh i årene som kommer. Etter hvert 

som reservoartrykket avtar må en kompresjonsløsning til havs etableres, og da vil energibehovet øke. 

 

Kårstø 

Gassprosesseringsanlegget på Kårstø behandler gass og kondensat (lettolje) fra flere felt på norsk 

sokkel, deriblant gass fra Åsgard og Tampen og kondensat fra Sleipner.  I prosessanlegget drives 

gasskompressorer direkte ved hjelp av gassturbiner. Samtidig kan Kårstø kjøpe strøm fra kraftnettet 

eller produsere noe kraft for eget bruk selv. NVE estimerer netto kraftforbruk fra nettet knyttet til 

petroleumssektoren på Kårstø til 140 GWh per år.  

Det utredes for tiden muligheter for integrering av gasskraftverket (Naturkraft) og 

gassprosesseringsanlegget med hensyn til damp og elektrisitet. 

 

Andre landanlegg 

Haltenpipe transporterer gass fra Heidrun-feltet til Tjeldbergodden og hvor gassen benyttes til 

produksjon av metanol. Metanolanlegget er industrivirksomhet og kommer derfor ikke inn under 

petroleumslovgivningen. NVE estimerer kraftbruk fra nettet knyttet til petroleumssektoren 50 GWh 

per år.  

 

Mongstad har både et raffineri (industri) og en oljeterminal og vil fra 2010 produsere 60MW til eget 

forbruk og 220 MW til eksport til nett fra eget varmekraftverk. 

 

Gjøa  

Gjøa-feltet (flytende semi-innretning) illustrert i Figur 19 skal bygges ut med en delvis kraftforsyning 

fra Mongstad. Kraftforsyningen skal skje via en ca. 100 km lang høyspent vekselstrømsforbindelse. 
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Gjøa – innretningen vil maksimalt ha behov for 40 MW, noe som utgjør et årlig kraftforbruk på rundt 

0,35 TWh.  

Kabelforbindelsen med Gjøa-innretningen er en såkalt dynamisk kabel, det vil si kabelen henger fritt 

ved hjelp av en bøyestiversom reduserer krumningen på kritiske steder. Basert på forholdene ved 

Gjøa-innretningen er levetiden på kabelen forventet å være over 35 år.  

 

 
 
Figur 19. Gjøa-feltets plassering med Vega. 

 

Valhall 

Valhall feltet står foran en omfattende ombygging. Nåværende bolig- og produksjonsplattformer vil i 

2010 bli erstattet av en integrert plattform der kraften hentes fra nettet på land. Levetiden for feltet er 

estimert til 2040/2050.  

 

Det maksimale kraftbehovet ute på feltet er estimert til 78 MW. Overføringssystemet vil bestå av 

følgende hovedkomponenter; likeretterstasjon på Lista, en vekselretterstasjon på Valhall og en 292 km 

lang kraftkabel mellom Lista og Valhall.  

 

Goliat 

Rettighetshaverne for det ENI-opererte Goliat-feltet (Figur 20) har besluttet delelektrifisering av feltet 

med en vekselstrømskabel på 60 MW.  Løsningen med delvis kraftforsyning fra land i kombinasjon 

med en gassturbin på innretningen ble valg for å sikre at en kan ivareta en viss petroleumsproduksjon 

ved eventuelt bortfall av kraft gjennom kabelforbindelsen. På grunn av stort varmebehov planlegges 

det også installert en varmegjenvinningsenhet (WHRU) på turbinen for å utnytte energipotensialet best 

mulig.  

 
Figur 20. Goliat  
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Vedlegg 4. Vindkraft 

Det er i dag ingen offshorebasert vindkraftproduksjon på norsk sokkel. Internasjonalt har en kun 

erfaringer fra grunne og nære kystområder. Dette innebærer at det er betydelig usikkerhet i 

vurderingen av muligheter og konsekvenser ved en fremtidig etablering av slik energiproduksjon.  

 

Markedet for vindmøller har hatt en betydelig vekst, spesielt de siste 5-10 år. I dag finnes 

kommersielle vindmøller med en ytelse på 5 MW og som primært er beregnet for installasjon offshore. 

Montasje av vindmøller på land har foreløpig logistiske 

begrensninger, slik at de største som installeres i betydelige kvanta er i størrelsesorden 2-3 MW. Figur 

21 viser utviklingen i størrelsen på vindturbiner. 

 

 
Figur 21. Utvikling av vindturbiner 

 

Utvikling av offshore vindturbiner er fremdeles på et tidlig stadium. Flere av vindturbinene som er 

plassert offshore i dag er begrensede modifikasjoner av onshore vindturbiner. Samtidig har nye aktører 

kommet på markedet med mer rendyrkede offshore-modeller. Mye tyder på at det må et kraftig 

teknologiskifte til for å få en kommersiell utbygging av offshore vindkraft. Dette begrunnes i at 

vindturbiner som plasseres offshore ikke er tilgjengelige for reparasjoner hele året, slik som turbiner 

på land er. Resultatet er at større eller mindre feil på turbinene, ikke nødvendigvis kan utbedres 

innenfor et kort tidsrom, og kostnadene for vedlikehold vil være høyere offshore enn på land. Dermed 

forverres lønnsomheten til vindturbinen betraktelig. Viktige elementer i framtidens offshore 

vindturbiner vil være tilstandsovervåking, redundans på kritiske komponenter og nye 

tilkomstløsninger. Det er blitt bygget flere vindkraftverk på grunt vann (< 30m) og nært kysten, 

hvilket gir lettere adgang til installasjonene enn et vindkraftverk som eksempelvis plasseres i sørlige 

Nordsjø, flere hundre kilometer fra land. 

 

I Norge har OWEC Tower levert fundament for bunnfaste vindmøller på dypt vann til to  

5 MW offshore vindturbiner ved oljeinstallasjonen Beatrice. Aker Solutions Verdal har fabrikkert 

understell (tripods) for offshore vindparken Alpha Ventus. StatoilHydro installerer og starter testing av 

sin flytende forankrete vindturbin Hywind i 2009. SWAY og WindSea er andre flytende, forankrete 

konsepter under utvikling.  

 

 

http://www.flickr.com/photos/rimpl/2833098565/in/set-72157619011351198/
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Figur 22. Norske konsepter for flytende vindturbiner, fra venstre Hywind, Sway og Windsea. 
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Vedlegg 5. Innspill med hensyn til virkemidler/tiltak i petroleumssektoren 

 

Vindkraft 

Vindmøller til havs kan imidlertid bli lønnsomt en gang i fremtiden. Utvikling av vindmøller til havs 

vil antakelig kreve en utvikling der en i startfasen tester ut- og utvikler teknologien på land og til havs, 

slik at havvindmøller i fremtiden kanskje kan bli en konkurransedyktig kraftproduksjonsløsning. 

 

Det er spesielt følgende forhold som aktualiserer vindmøller til havs i sammenheng med 

petroleumssektoren. For det første gjennomfører petroleumsindustrien nye utbyggingsprosjekter som 

gir muligheter for å plassere vindmøller til havs på en enklere måte, ved at prosjektledelse, supply-

fartøy og mannskap finnes ute på feltet. Videre kan petroleumsinnretninger nyttegjøre seg vindkraft til 

erstatning for deler av den turbingenererte kraften. Den største gevinsten, særlig for vindparker i liten 

skala samt for piloter, ligger i vedlikeholdet og driften av vindmøller til havs. Mannskapet på 

produksjonsinnretninger kan forestå tilsyn og vedlikehold på en mer effektiv måte enn dersom dette 

må gjøres med personell fra land. Konsekvensene kan være mer oppetid på vindmøllene og lavere 

driftskostnader. I større skala krever vindmøller en kraftavsetningsløsning til nettet på land. En slik 

kabel kan være anlagt i forbindelse med en etablering av en kraft fra land-løsning til offshore 

petroleumsinnretninger. Dimensjonen på en kabel som er anlagt og finansiert gjennom en 

petroleumsutbygging vil imidlertid gjerne være liten for en effektiv vindkraftutbygging. Det behøver 

heller ikke være godt samsvar mellom hvor det er mest økonomisk fordelaktig å plassere en 

vindmøllepark og der petroleumsforekomstene ligger og traséen for kabler til denne.  

Det er et viktig spørsmål i forbindelse med utbygginger av petroleumsfelt at dersom kraftkabel 

etableres fra land, så må en ha vurdert andre bruksområder, som eksempelvis vindkraft. På grunn av 

sokkelbeskatningen må det skilles klart mellom petroleumssektorens behov og andre interesser som 

driver etter ordinært skatteregime på land.  

Det er hensiktsmessig å finne måter å sikre at det ikke underinvesteres i kraftkabler, og at de 

kraftkabler som etableres blir lagt på en måte som sikrer at flere mulige bruksområder dekkes.  

 

En mulige trinnvis utvikling av vindkraft til bruk for offshoreinnretninger kan være; 

 

Trinn1: Isolerte kraftsystemer. Vindkraft installeres som en del av det isolerte kraftsystemet på 

petroleumsinnretningene, der fast fundamenterte vindturbiner forsyner kraft til offshoreinnretninger i 

samspill med eksisterende gassturbiner. Gassturbinkraft anvendes når vindkraften ikke strekker til. 

Systemet er ikke integrert med landkraftnettet og krever derfor heller ikke investeringer i kabel fra 

land eller nettforsterkninger på land. De første vindturbiner installert i et slikt isolert kraftsystem bør 

gjennomføres om et pilot- og demonstrasjonsprosjekt  

 

Trinn 2: Kabel med vindkraft fra land. Vindkraft på land kan realiseres allerede i dag med gjeldende 

lovverk og støtteordninger. Som trinn 2 i utvikling av vindkraft for elektrifisering kan det legges 

kabler ut til petroleumsinnretninger i Sørlige Nordsjø, med vind fra land som "dedikert" kraft. 

 

Trinn 3: Havbasert vindkraft: Sjøkabler som legges for elektrifisering av sokkelen med fornybar kraft 

fra land, ref. trinn 2 over, har lang levetid og bør utnyttes til havbasert kraftproduksjon 

 

Klimafond 

I oktober 2007 utarbeidet CICERO ved K.H. Alfsen, L. Innbjør og G.S. Eskeland et notat om 

klimafond på oppdrag fra Oljeindustriens Landsforbund.    

 

Notatets hovedpunkter er: 

 

1. Midler fra klimagassavgifter i petroleumsnæringen avsettes til et klimafond. Fondet skal styres av 

myndighetene. 
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2. Det er et behov for virkemidler som kan finansiere utvikling av klimavennlige teknologier utover 

det som kan følge av kvotehandel og klimagassavgifter. Klimafondet skal sørge for en slik 

finansiering. 

3. Satsingen på utvikling av klimavennlig teknologi er mangelfull i Norge fordi politikken er 

dominert av et satsingsfelt: kvoter og kvotehandel. Fondstanken har en mer målrettet appell og 

verdi. 

4. Bruken av fondsmidlene skal ha en skapende kraft og fokusere på nye løsninger og læring, slik at 

en kan få utløst ytterligere utslippsreduksjoner hos andre land, gjerne i utlandet, og lengre frem i 

tid.  

5. Utlandet er som kjent større enn hjemlandet. Der er derfor viktig å bidra til å gjøre det billigere å 

redusere utslipp i utlandet enn å redusere sine egne utslipp mest mulig. 

6. Å vise frem utslippsreduksjoner i Norge er imidlertid viktig for å demonstrere at bærekraftige og 

vellykkede samfunn lar seg realisere uten vesentlige klimagassutslipp. En skal vektlegge 

teknologisk endring, norske komparative fortrinn i spesielle bransjer og dessuten behov for 

næringsutvikling i Norge. 

7. En bør investere i klimavennlig teknologiutvikling der Norge har komparative fortrinn. Eksempler 

er CO2 fangst og lagring, utvikling av havvindmøller og bølgekraftverk. En kan da sikre en 

miljøgevinst både nasjonalt og internasjonalt, samtidig som verdiskaping foregår kontinuerlig i 

Norge.  

 

Stordriftsfordeler ved investering i kabel til land – Bellona initiativ 

Bellona har i sin Bellonamelding, Norges helhetlige klimaplan, 6.mai 2009 redegjort for 

storskalafordeler ved introduksjon av ren elektrisitet som energibærer i offshoresektoren.  

 

Oppsummering av Bellonas synspunkter: 

 Norge har/bør ha mål om store nasjonale utslippsreduksjoner 

 For å få til dette er delelektrifisering av sokkelen nødvendig 

 Med dagens kvotepriser vil dette ikke skje 

 Det er stordriftfordeler ved investerninger av kabler til land. Derfor bør disse investeringene 

foretas av myndighetene (for eksempel Statnett) 

 Selskaper (men ikke alle) må forplikte seg til å knytte seg til og bruke kabelinfrastrukturen 

 Kabelkostnader dekkes av alle (også de som ikke er knyttet til) i form av en kraftavgift samt en 

nettavgift 

 

 

ENKL-planen - En energi – og klimaplan for Norge til 2020. 

Den såkalte ENKL-planen beskriver ni tiltak som vil oppfylle de norske klimaforpliktelsene. Tiltakene 

har en prislapp på 7 milliarder kroner årlig i statlige utgifter. Bak rapporten står Jørgen Randers, 

professor ved BI, Sverre Aam, adm.dir. ved SINTEF Energiforskning og Steinar Bysveen, adm.dir. i 

Energibedriftenes Landsforening (EBL). De har laget en plan som omfatter klimagassutslipp, strøm, 

varme og drivstoff. Planen oppfyller målene i Stortingets klimaforlik fra 2008 og kravene Norge kan 

forvente å få når EUs energi- og klimapakke (EU 20-20-20) blir implementert i norsk lov. 

 

ENKL-planen forutsetter at nye produksjonsanlegg for olje og gass-sektoren får pålegg om elektrisk 

drift – enten med strøm fra land, eller strøm fra nærliggende installasjoner, hvor strømmen lages av 

gassturbiner.. 

 

NOU 2009:16 Globale miljøutfordringer – norsk politikk (Olsen-utvalget) 

Utvalget anbefaler som et hovedprinsipp at utslippsprisen i EUs kvotemarked legges til grunn for 

verdsetting av norske utslipp av klimagasser. For å oppnå størst mulig utslippskutt for de investerte 

midlene anbefaler utvalget at alle virksomheter i Norge bør stå ovenfor denne prisen. Dersom politiske 

myndigheter måtte ønske å gjøre mer enn hva som utløses av den europeiske kvoteprisen bør det i 

følge utvalget utformes et system som sikrer intern kostnadseffektivitet i Norge. For å sikre dette 

prinsippet må alle aktører stå ovenfor samme marginalkostnad på utslipp. Dette gjøres ved å stille de 
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kvotepliktige aktørene ovenfor en avgift i tillegg til kvoteprisen. Videre må de øvrige virksomhetene i 

økonomien bli stilt ovenfor en utslippspris som er lik europeisk kvotepris pluss norsk tilleggsavgift. 

Det er verdt å merke seg at prinsippet om kostnadseffektivitet i Europa ikke overholdes i dette tilfellet. 

Allerede kvotepliktige virksomheter vil nå gjennomføre flere utslippsreduserende tiltak, og dermed 

etterspørre færre kvoter. Disse kvotene vil bli benyttet av andre aktører og resultatet vil kunne bli at 

Norge har tatt på seg en ekstra kostnad (gjennom tilleggsavgiften) for å flytte utslipp fra Norge til 

andre land i Europa.  

For langsiktige klimaprosjekter vil utslippsprisen langt frem i tid være av betydning for 

lønnsomhetsvurderingen. Markedspriser for utslippsrettigheter finnes bare for en begrenset fremtidig 

periode og utvalget påpeker betydningen av at det etableres langsiktige og troverdige 

karbonprisprognoser som benyttes i offentlige lønnsomhetsanalyser. Oppnås høy troverdighet omkring 

prognosene vil disse også kunne være veiledende for beslutninger som gjøres av private virksomheter. 

På grunn av at større klimaprosjekter kan endre sammensetningen av energimiksen og derigjennom 

medføre endringer i energiprisene, bør det utarbeides en kraftprisprognose som er konsistent med den 

forventede karbonprisutviklingen.  

Utvalget argumenterer for at støtteordninger til alternativ energiproduksjon vil kunne medføre økt 

samlet energibruk. De anbefaler derfor at prising av den negative eksternaliteten i form av avgift eller 

kvoter benyttes fremfor subsidier til alternative energikilder. Støtte til forskning og utvikling bør 

forankres i markedssvikt og den eventuelle positive eksterne spillovereffekten som forskningen til en 

bedrift eller institusjon medfører for samfunnet forøvrig. Lave internasjonale priser på karbon kan 

være et argument for særlig global satsing på klimarelatert FoU før en eventuell ambisiøs klimaavtale 

er på plass. Forskning på klimateknologi som næringsutvikling er ikke et argument for særlig satsing 

på klimarelatert FoU. Fordi klimaforskning fortrenger ressurser som alternativt kunne vært benyttet i 

forskning på annen verdiskapende virksomhet bør den i utgangspunktet ikke vurderes forskjellig fra 

andre typer forskningsprosjekter.  
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Vedlegg 6. Internasjonale tiltak 

 

Klimakur viser en oversikt over tiltak som er mulig å gjøre nasjonalt. Analysen viser at det er tiltak og 

virkemidler som ligger betydelig over kvoteprisprognosen. Norges solide statsfinanser gjør det mulig 

for oss å gjennomføre slike tiltak og innføre bruk av slike virkemidler.  

Kvotemarkedet er et eksempel på der norske beslutninger endrer utslipp i andre deler av Europa. 

Virkningene gjennom kvotemarkedet er kostnadseffektive, men er ikke på samme måte som konkrete 

investeringer i CCS eller omlegging av bilparken lett gjenkjennelig for verken befolkningen eller for 

beslutningstakere. Det finnes imidlertid også mulighet for å gjennomføre konkrete tiltak i andre deler 

av verden.  

Norges vilje til å gjennomføre tiltak kombinert med Norges finansielle handlefrihet trenger ikke 

begrenses til gjennomføring av tiltak nasjonalt. Der norske utslipp allerede er lave på grunn av streng 

lovgivning, høy teknologisk standard og velutviklede markeder, finnes det i andre deler av verden en 

rekke utslippsreduserende tiltak der norsk kapital kunne være med å gjøre en forskjell. 

I tillegg til ønsket om at kuttene skjer innenfor Norges grenser kan det være et ønske om at 

klimatiltakene er håndfaste og konkrete. Det vil si at mens virkningene gjennom kvotemarkedet skiller 

virkemiddel og effekt, slik at en a priori ikke så lett kan si hvor kuttene tas, kan konkrete tiltak være 

lettere å få aksept for både hos politikere og befolkningen forøvrig. 

Hvis vi skiller mellom to dimensjoner; nasjonalt versus internasjonalt og konkrete tiltak versus 

generelle virkemidler, så får vi et kryss med fire ulike typer tiltak og virkemidler vist i Figur 23. 

 

 

Figur 23. Ulike typer tiltak og virkemidler for CO2 reduksjoner 

 

I kvadrant A har vi konkrete nasjonale tiltak som eksempelvis bygging av CCS på Mongstad, bygging 

av nye jernbanestrekninger eller utskifting av norske sentralvarmeanlegg. I kvadrant B har vi generelle 

virkemidler som virker nasjonalt, eksempelvis drivstoffavgifter. Klimakurs mandat er tolket slik at det 

primært ses etter tiltak og virkemidler i kvadrant A og B. Norge har imidlertid ratifisert Kyotoavtalen 

og er en del av det Europeiske kvotemarkedet EU ETS. Kvotemarkedene er virkemidler som ligger i 

kvadrant C. Det er internasjonal enighet om at kvotemarkedene skal være det primære virkemidlet for 

å redusere verdens utslipp av klimagasser. Det er også slik at når vi har innført 

kvotemarkedsmekanismer setter dette begrensninger i mulighetene til å gjennomføre effektive tiltak av 

typen A og B. Spesielt vil kvotemarkedene annullere virkningen av de tiltakene som er gjennomført. 

Det finnes imidlertid tiltak som kan gjennomføres uten at kvotemekanismene annullerer 

klimavirkningen globalt. Slike tiltak finnes både nasjonalt (kvadrant A) og internasjonalt (kvadrant D). 
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To eksempler fra internasjonal petroleumsvirksomhet er reduksjon av fakling og reduksjon i 

ventilering av naturgass. 

 

Redusere fakling internasjonalt 

Som følge av innføringen av CO2-avgiften på sokkelen fra 1991 har bedrifter på norsk sokkel hatt 

økonomiske insentiver til å begrense utslippene av klimagasser i snart 20 år. Petroleumsloven slår 

også fast at fakling av gass ved normal drift ikke er tillatt unntatt det som er nødvendig av 

sikkerhetsmessige hensyn. Dette medfører at norske bedrifter sitter på mye kompetanse omkring 

rimelige løsninger for å begrense klimagassutslippene.  

Omfanget av utslipp fra fakling av assosiert gass fra petroleumsinstallasjoner omkring i verden er 

betydelig. Hovedårsaken er at det ikke finnes infrastruktur for gassavsetning ved oljeproduksjon. Den 

assosierte gassen brennes ubenyttet og dette er ikke tillatt i Norge. I tillegg til fakling er også 

kaldventilering et stort problem. Naturgass er luktfri og usynlig, og det krever bevissthet og 

teknologisk kompetanse og minimere/fjerne slik ventilering. Utslippene fra kaldventilering vil i 

hovedsak være ren metan, noe som har en estimert virkning på klimaet som er 21 ganger større enn 

CO2.  Et konkret tiltak vil derfor kunne være å bekoste implementering av teknologi for redusert 

fakling/ kaldventilering som er kjent fra norsk petroleumsvirksomhet i land med omfattende 

faklingsproblematikk. Tiltak rettet mot petroleumssektoren i disse landene bør imidlertid settes opp 

mot eventuelle tiltak i andre sektorer i landene for å sikre at de billigste tiltakene blir implementert 

først. 

 

Reduksjon av kaldventilering av gass 

Fordamping fra olje og lekkasjer i gassinfrastruktur medfører lekkasjer av store mengder naturgass 

internasjonalt. Metan er en klimagass og redusere ventilering er en viktig oppgave i 

klimasammenheng. Samtidig er slike tiltak ofte svært billige og i mange tilfeller lønnsomme å 

gjennomføre, uten at en tar verdsetting av CO2 inn i regnestykket. 

 

Methane to Markets er en internasjonal organisasjon som har som formål å bringe myndigheter og 

organisasjoner på tvers av landegrenser sammen for å implementere kostnadseffektive tiltak for 

reduksjon av metanutslipp til atmosfæren.  En rekke land med store metanutslipp, og som står utenfor 

internasjonale klimaavtaler, er partnere i denne organisasjonen.        

Methane to Markets har gjort vurderinger av omfanget av kaldventilering i verden knyttet til olje- og 

gassvirksomhet, og beregnet omfanget til 88 milliarder kubikkmeter gass per år. Dette tilsier et utslipp 

på om lag 1200 millioner tonn CO2-ekvivalenter. 

 I Norge er det svært små utslipp av metan og andre volatile organiske komponenter fra 

petroleumssektoren. Mens fakling i et visst omfang alltid vil måtte forekomme, er ventilering noe som 

i svært liten grad trenger å forekomme ved normal produksjon.  

Når omfanget i verden likevel er så omfattende, illustrerer dette at det er stor forskjell mellom 

mangeårig norsk innsats for lave utslipp og standarden som finnes rundt omkring i verden. 

 

 


