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Abstract

The oil industry represents a crucial pillar of the Algerian economy. However, several
challenges can hinder production, notably scale deposition, which significantly impacts the
productivity of well HRM22. Currently, this issue is managed through water injection.

This thesis aims to identify specific challenges faced by well HRM22 and propose solutions to
enhance its production following recent modifications. To achieve this, the study utilizes the
PIPESIM simulator to explore two distinct approaches: gas lift and electric submersible pump,
in order to determine the most suitable solution for well HRM22.

Keywords : production enhancement, desalting, artificial lift, gaz lift, ESP pump. PIPESIM.

Résumé

L'industrie pétroliere représente un pilier essentiel de I'économie algérienne. Cependant,
plusieurs défis peuvent entraver la production, notamment le dép6t de sel, qui impacte
sérieusement la productivité du puits HRM22. Actuellement, ce probléme est traité par
I'injection d'eau.

Ce travail vise a identifier les problémes spécifiques rencontrés par ce puits et a proposer des
solutions pour améliorer sa production suite aux modifications qu'il a subies. Pour ce faire,
I'étude utilise le simulateur PIPESIM pour explorer deux approches distinctes : le gaz lift et la
pompe électrique submersible, afin de déterminer la meilleure solution adaptée au puits
HRM22.41

Mots clés : Amélioration de la production, le dessalage, Artificial lift, gaz lift, Pompe ESP,
PIPESIM.
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Introduction générale

Introduction générale

L'énergie pétroliere reste un pilier fondamental de I'économie mondiale, malgre les
efforts croissants pour diversifier les sources d'énergie. La demande en pétrole continue
d'augmenter, soutenue par les besoins des secteurs industriels, des transports et de la
consommation domestique. Cependant, I'exploitation des ressources pétroliéres est souvent
confrontée a des défis techniques, parmi lesquels les dép6ts de sel dans les puits a forte salinité
sont particuliérement problématiques.

Ces dépdts de sel peuvent obstruer les équipements de forage, réduire I'efficacité de la
production et augmenter les colts d'entretien. Dans certains cas, ils peuvent méme entrainer
I'arrét complet de la production. La gestion efficace de ces dép6ts est donc importante pour
maintenir et améliorer la productivité des puits pétroliers.

L'objectif de cette étude est de développer des stratégies pour améliorer la production du
puits HRM22, lequel a subi une augmentation progressive du facteur water-cut en raison des
opérations de dessalage par lavage a I'eau visant a éliminer les dépdts de sel. Cette situation a
conduit & un faible rendement de production et menace de rendre le puits non productif. . Pour
remedier a cela, nous avons appliqué des techniques éprouvées pour l'optimisation des
systemes de production, dans le but de restaurer et d'améliorer I'efficacité opérationnelle du
puits HRM22.

Le document est structuré pour aborder cette problématique de maniére exhaustive en cing
chapitres :

Le premier chapitre est consacré a la présentation du champ de Hassi R'mel, y compris sa
situation géographique et sa géologie, ainsi que toutes les données pertinentes sur la zone.
Ensuite, nous aborderons les caractéristiques générales d'un puits pétrolier et ses équipements,
en fournissant des détails spécifiques sur le puits étudié, HRM22.

Le deuxiéme chapitre examine les différents types de sel présents dans le systéme de
production sont examinés. Nous étudierons les conditions de formation de ces dépéts, les
processus qui les provoquent, ainsi que leurs impacts sur les équipements et leur influence sur
la production. Nous passerons en revue les méthodes actuelles utilisées pour atténuer ces
dépots.

Le troisieme chapitre présente les raisons et les applications des différentes méthodes de
levage artificiel disponibles en mettant en lumiére leurs avantages, inconvénients, points forts
et points faibles. Cela permet de déterminer la ou les meilleures méthodes a appliquer
spécifiqguement pour le puits HRM22.
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Le quatriéme chapitre concerne sur le développement des equations mathématiques
nécessaires pour modéliser le comportement du puits, en tenant compte des phénomenes
physiques impliques. Ces équations constitueront la base de notre analyse approfondie du puits
HRM22.

Le cinquieme chapitre traite la modélisation du puits a l'aide du logiciel de simulation
PIPESIM, permettant d’optimiser la conception et I’exploitation des systémes de production.
Il vise & répondre au probléme posé en choisissant la solution optimale basée sur les résultats
de la simulation.

Chaque chapitre de ce travail apporte une contribution a la compréhension du
fonctionnement du puits HRM22 et a la résolution de ses problémes. En s'appuyant sur des
analyses théoriques et des outils de simulation, I'objectif est de trouver la meilleure approche
pour rendre le puits plus productif.
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Chapitre01 : Présentation du champ de Hassi R’mel

1 Présentation du champ de Hassi R’mel

Le gisement de Hassi R mel est considéré comme le plus grand gisement de gaz naturel
d’Algérie et du continent africain. Sa découverte remonte a 1956 lors du forage du puits HR-01,
atteignant une profondeur de 2132 meétres.

Depuis 1960, I’exploitation du champ de Hassi R’mel est menée par SONATRACH en tant
qu’unique exploitant subissant ainsi de nombreux phases et plans de développement (Siboukeur,
2010).

Au cours de ce chapitre, nous allons présenter les différentes caractéristiques du champ de Hassi

R’mel ainsi que les caractéristiques de puits de I’étude.
1.1 Présentation du champ de Hassi R’mel
1.1.1 Situation géographique

Aprés cette breve introduction sur Hassi R'Mel, voici un tableau 1.1 qui englobe les
informations essentielles sur les différentes caractéristiques géographiques de la zone.

Tableau 1.1 : Caractéristiques géographiques de la zone d’étude

Zone d’étude Hassi R’mel
Localisation Wilaya de Laghouat, Sud de 1’ Algérie
Coordonnées géographiques Entre les longitudes 2°55” et 3°00” Est

et les latitudes 33°15’ et 33°45” Nord

Distance depuis Alger 525 Kilométres au sud

Distance depuis Berriane Environ 70 Kilometres a 1’Ouest
Distance depuis Ghardaia Environ 120 Kilomeétres au nord-ouest
Distance depuis Laghouat Environ 120 Kilométres au sud-est
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Figure 1-1 : Situation géographique du champ de HRM(Remidi&al.,2007).
1.1.2 Hydrogeologie

Dans la séquence sédimentaire de la plateforme saharienne, on trouve plusieurs complexes
aquiferes. Les aquiféres les plus significatifs sont constitués de sequences de calcaire et de gres du
Mésozoique.
D’autres couches aquiféres existent dans des formations plus profondes, mais leur importance
est moindre en raison de leurs faibles volumes de stockage, comme les couches isolées et peu
épaisses de gres ou de calcaires fracturés, ou en raison de la qualité médiocre de 1I’eau, notamment
pres des dépots d’évaporite.
Plusieurs unités perméables renferment des eaux saumatres, principalement des eaux contenant
du chlorure de sodium et du chlorure de calcium (Siboukeur, 2010).

Au site de Hassi R’mel, SONATRACH exploite deux aquiféres : I’aquifére Turonien et

I’aquifere Barrémien.
1.1.3 Géologie

Le champ de Hassi R’mel, situé a I’extrémité occidentale de la province triasique, se
distingue par sa structure en forme d’anticlinal orienté Nord-Sud. Cette formation géologique

repose sur un relief paléozoique érodé jusqu’a 1I’Ordovicien et le Cambrien.

Sa position géographique le place au croisement de deux axes majeurs : le prolongement nord
de la dorsale Hoggar- Idjerane M’Zab, 1égérement courbé vers 1’Ouest, et un axe est-ouest,
potentiellement associé aux reliefs enfouis de 1’ Anti-Atla.

PFE BECHEKER&TORKI 20



Chapitre01 : Présentation du champ de Hassi R’mel

L’inclinaison douce de la structure de Hassi R’mel vers le Nord, en direction de la flexure
saharienne, se poursuit vers le Sud-Ouest par Djebel Bissa, et vers le Sud par Hassi R’mel Sud.

Les fronticres de ce champ comprennent la dépression d’Oued Mya au Sud et la zone de
Djemaa Touggourt a I’Est (Baouche &Nedjari, 2010).
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Figurel-2 : Situation géologique de la région(Baouche &Nedjari, 2010).
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1.1.4 Description du réservoir

Situee dans le Trias, la roche réservoir est protégée par des couches épaisses de sel qui
agissent comme une couverture efficace. Cette couverture est constituée de trois niveaux
distincts :

e Le niveau supérieur, appelé niveau A, est le plus constant et le plus étendu. Il
constitue un excellent réservoir, avec une porosité d’environ 15% et une perméabilité
de I’ordre de 800mD.

e Le niveau intermédiaire, désigné comme niveau B, est plus mince et moins
constant. Son épaisseur maximale est d’environ 20 m. Dans certains sondages il
est parfois entierement envahi par des argiles.

e Le niveau inférieur, niveau C, représente la partie la plus importante du réservoir
en termes d’épaisseur et contient environ 30% des réserves totales. Son épaisseur
varie entre 10 60 metres. Sa porosité est comprise entre 15 — 22%, et sa perméabilité
varie entre 400 — 2300mD. Cependant, ce niveau n’est pas présent dans tous les
sondages.

e La présence d’un plan d’cau a été confirmée au sein du gisement, a une altitude
structurale d’environ —1505 m, correspondant a une profondeur d’environ 2300 m
a la bordure sud- ouest du gisement, une succession de gaz, de pétrole et d’cau a
été rencontrée, avec la possibilité de production de pétrole sans eau (Baouche &
Nedjari, 2010).

1.1.5 L’anneau d’huile au champ de Hassi R’mel

L’anneau d’huile a Hassi R’ mel représente une découverte significative dans le champ
gazier de larégion. Cette formation a été mise en lumiere en 1979 lors du forage du puits HR38,
initialement destiné a la recherche de gaz. Cependant, le puits a révélé une colonne d’huile de

dix métres d’épaisseur dans le niveau A du Trias gréseux.

Cette découverte a été confirmée par d’autres puits situés sur la méme structure, démontrant
ainsi I’existence d’un anneau d’huile exploitable commercialement. L’anneau d’huile s’étend
sur une superficie d’environ 240 km?, avec une longueur d’environ 65 km et une largeur
moyenne de 4 km. Cette découverte a ouvert de nouvelles perspectives d’exploitation dans la
région, avec des efforts continus pour maximiser la production d’huile a partir de cette
ressource prometteuse.

La figure 1-3 illustre la position de I’anneau d’huile dans le champ d’étude. Le puits HRM22,
indiqué par I’encadré rouge, se trouve dans la région sud de cette zone.
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Figure 1-3 : Position d’anneau d’huile de gisement de HRM ( Remidi&al.,2007).
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1.2 Le puits de I’étude

Pour bien comprendre le puits etudié, il est essentiel de connaitre la définition, les
caractéristiques et la structure typique d'un puits pétrolier. Dans ce qui suit, nous examinerons
les équipements qui définissent un puits pétrolier.

1.2.1  Définition d’un puits pétrolier

Les puits sont des éléments fondamentaux de 1’industrie pétroliére qui assurent la liaison
entre les profondeurs des gisements et la surface, facilitant le transport de I’effluent composé
d’hydrocarbures et d’eau vers les installations de surface. Ces installations sont chargées de
traiter cet effluent conformément aux normes commerciales établies.

1.2.2 Leséquipements d’un puits pétrolier

Le puits se compose de deux parties distinctes : les équipements de surface, regroupant tout
ce qui est installé au-dessus du sol pour faciliter 1’exploitation et la surveillance, et les
équipements du fond, essentiels au processus d’extraction des hydrocarbures et situés al’intérieur
du puits. Dans la suite, nous allons détailler chaque partie afin de comprendre 1’importance de
chacune dans le processus d’exploitation des hydrocarbures.

Téte de puits

\ / '____----i—' Casings
Ciment———_____ \

-Packer

Figure 1- 4 : Forme typique d’un puits pétrolier (Guo & al,2007).
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1.2.3  Equipements de surface

L'équipement de surface d'un puits pétrolier joue un réle crucial en assurant le contréle
sécurisé des opérations de production et d'injection de fluides. Il permet la régulation de la
pression, la séparation des phases de fluide, le traitement initial, la mesure des débits et la
surveillance des paramétres opérationnels. De plus, il facilite les interventions d'entretien et de
réparation nécessaires pour maintenir la performance optimale du puits.

o La téte de puits (wellhead) : La téte de puits est ’équipement installé a
I’ouverture du trou de forage pour réguler le flux des fluides qui entrent et sortent

du puits. Elle est constituée d’une téte de tubing, d’une téte de casing et d’un arbre
de Noél.

o Téte de casing : Dispositif installé au sommet d’un trou de forage pour supporter
et sceller les différentes sections de casing (tubages) utilisées dans le puits.

o Téte de tubing : Maintient la colonne de tubing en place. Elle est fixée a la
téte supérieure du casing. A I’intérieur de la téte de tubing se trouve une olive de
suspension qui soutient le tubing. Des joints sont utilisés pour prévenir les fuites.

o Espace annulaire : Présent entre chaque paire de colonnes dans un puits, y compris
entre le tubing et la colonne de production. Il dispose de sorties latérales a travers
la téte de tubing et la téte de casing pour permettre la mesure de la pression.

o L’arbre de noél : également connu sous le nom de Christmas tree, est un
équipement essentiel d’un puits utilisé pour réguler le débit du fluide produit. Il
est constitué d’au moins les éléments suivants : une vanne maitresse inférieure,

une vanne maitresse supérieure, une vanne de curage, une vanne latérale et une
dusse.

Casing Hanger

Bowl Hanger Bowl

Production Tubing Head
Casing

Casing
Head

Surface
Casing

Figure 1-5 : téte de casing (Guo & al., 2007). Figure 1-6 : téte de tuping (Guo & al., 2007).
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1.2.4 Equipements de fond

Les équipements de fond dans un puits pétrolier jouent un réle crucial en facilitant
I’extraction des hydrocarbures, en régulant le débit, en isolant les zones de réservoirs, en

protégeant le tubage et en permettant la surveillance des conditions du réservoirs.

o Casing (culvage) : c’est un tube en acier de grande taille, placé et scellé a
Iintérieur du puits pour prévenir la migration des fluides vers d’autres
formations et assurer la stabilité du puits. 1l est installé en différentes tailles
progressives, débutant par le diamétre le plus large.

o Tubing : estun tube métallique inséré al’intérieur de la colonne de production d’un

puits utilisée pour transporter les effluents du fond du puits jusqu’a la surface.

o Espace annulaire : désigne la région entre la paroi interne d un puits ou de son
tubage et la paroi externe des tiges de forage ou de la colonne de production.
Lorsque le fluide provenant du réservoir pénetre dans le puits, une fraction peut
s’écouler dans cet espace annulaire.

o Bouchon annulaire (packer) : Garniture d’étanchéité pour éviter que le fluide

monte dans 1’espace annulaire (Guo & al., 2007).

1.3 Caractéristique du puits de I’étude

Le puits de I’étude HRM22 est un puits vertical de production d’huile, situé dans la
région sud du gisement de HRM. Sa profondeur atteint 2280 métres et sa capacité de production
est de 13,8 meétres cubes par jour.
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Ses caracteéristiques sont résumées dans le tableau ci-dessous

Tableau 1.2 : Caractéristiques du puits HRM22

Foration 2012
Début d’exploitation 2014
Coordonnées Latitude : 32° 29’ 20.53974” N

Longitude : 3° 11’ 34.06950” E

Profondeur totale 2280 m

Profondeur de perforation Entre 2204m et 2206m
Nombre des casings 5

Profondeur du Tubing 1855,26 m
Emplacement de packer 1855,60 m

Conclusion

Dans ce chapitre, nous avons fourni une présentation générale de la zone d'étude, en
détaillant ses différentes caractéristiques. Nous avons également introduit le puits d'huile en
question.

Ce puits est confronté a un probleme important de dép6ts de sel. Ces dépdts compromettent
non seulement I'efficacité de la production, mais représentent également des défis techniques
et économiques significatifs.

Dans le chapitre suivant, on se penchera sur une analyse approfondie de ce probleme. On
explorera les causes potentielles des dépots de sel, les mécanismes de leur formation, ainsi que
les méthodes de prévention et de traitement. Cette analyse visera a mieux comprendre l'impact
des dépdts de sel sur I'exploitation du puits et a identifier des solutions potentielles pour
améliorer la production.
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Chapitre02 : Les dépots de sel dans les puits pétroliers

2 Les dépots de sels dans les puits pétroliers

Introduction

Pendant 1’exploitation d’un puits, I’extraction des fluides induit des variations de volume,
entrainant ainsi d’importantes chutes de pression et de température. Ces variations favorisent
I’évaporation d’une partie du pétrole et de I’eau, ainsi que la cristallisation des sels minéraux
qui se déposent sur les pipelines et s’accumulent, obstruant les canalisations ainsi que des
équipements tels que les vannes, les pompes et les étranglements.

Dans ce chapitre, on explorera les diverses sortes de sels présents dans le systeme de
production. On étudiera leurs conditions et les processus qui les engendrent, leurs impacts, ainsi
que les mesures prises pour remédier a cette situation.

2.1 Impacts de la présence des sels sur la production

Il est essentiel de comprendre les principaux problemes auxquels les industries pétroliéres sont
confrontées, que nous allons énumérer ci-dessous.

e Obstruction des équipements : Les sels présents sous forme dissoute dans 1’eau
précipitent sur les parois des tubes des échangeurs de chaleur.

o Augmentation des pertes de charge : Pouvant entrainer une reduction du débit
ou une augmentation de la vitesse du fluide, perturbant ainsi le transfert de
chaleur.

« Diminution du coefficient de transfert dans la batterie des échangeurs : Les
sels étant de mauvais conducteurs de chaleur, ce qui peut augmenter la
température de la surface ou provoquer la rupture des tubes, nécessitant des
modifications des parametres de fonctionnement des unités et augmentant les
colts d’exploitation.

o Perte d’énergie : Due a une mauvaise transmission de chaleur, une
consommation d’énergie supplémentaire pour le pompage, et des arréts pour le
nettoyage ou le remplacement du matériel.

e Corrosion : La non-protection des equipements de transport, de stockage et de
traitement peut avoir des consequences catastrophiques pour les compagnies
pétrolieres. De nombreux cas de fuites de pétrole et de dégagement de gaz ont été
signalés en raison des ruptures provoquées par la corrosion des canalisations, des
fonds de réservoirs et des pompes. Ces attaques entrainent non seulement la perte
de pétrole brut, mais représentent également un grave risque environnemental
(Zerrouk, 2008).
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2.2 Les sels présents dans les puits pétroliers

Les systemes de production contiennent plusieurs types de sels, chacun avec ses
caractéristiques spécifiques. Les principaux types de sels sont mentionnés ci-dessous :

2.2.1 Chlorure de sodium (NaCl)

L’eau peut contenir jusqu’a 350 g/l de chlorure de sodium, atteignant une saturation telle
que de légeres variations de température ou une évaporation réduite de I’eau due a la chute de
pression entrainent une importante précipitation de NaCl. Ces dépots de sel sont parmi les
moins problématiques car le chlorure de sodium a une solubilité suffisamment élevée pour
qu’une simple injection d’eau douce suffise a éviter la formation de dépots.

2.2.2 Carbonates de calcium (CaCO:s)

Les carbonates de calcium sont des sels qui se forment par réaction de précipitation
lorsque les ions calcium se combinent avec les ions carbonates ou bicarbonates. L’ajout de
dioxyde de carbone (CO-) dans une solution a I’équilibre favorise la réaction de droite a gauche,
transformant ainsi le carbonate insoluble en bicarbonate soluble. A I’inverse, si le CO:
s’échappe de la solution, par exemple en raison d’une chute de pression, la réaction se déroulera
de gauche a droite, précipitant le carbonate. Prédire la formation des carbonates de calcium est
difficile en raison de 1’effet inverse de la pression et de la température, ce qui rend préférable

I’utilisation d’un traitement préventif.
2.2.3  Sulfates de calcium (CaSO.)

C’est un sel relativement soluble (environ 2 g/l), mais une concentration proche de sa
limite de solubilité suffit a provoquer des dép6ts durs et incrustants. Une des principales raisons
de la formation de CaSQ, est la chute de pression des effluents lors de leur montée en surface,
ce qui entraine une évaporation partielle de I’eau et conduit a la sursaturation du sulfate de
calcium, suivi d’une précipitation rapide. Enfin, le précipit¢ peut étre formé par
I’incompatibilité de deux eaux (Zerrouk, 2008).

2.2.4 Sulfate de baryum (BaSO.)

Les dépbts de sulfate de baryum (BaSO,) sont généralement formés par I’incompatibilité
de deux eaux. Les eaux du réservoir peuvent contenir des ions baryum et sont exposees soit a
des eaux de lavage, soit a des eaux de maintien de pression contenant des ions sulfate. Il s’agit
du dépobt de sel le plus problématique car les limites de solubilité sont trés faibles et les dépots
sont durs et compacts. La solubilité du sulfate de baryum est cent fois inférieure a celle du
sulfate de calcium. Cependant, la solubilité du BaSO, augmente avec la force ionique de 1’eau.
Un exces d’ions sulfate tend a coaguler le précipité tandis qu’un exces d’ions baryum tend a le
disperser. Le niveau de saturation est un élément important qui régule le taux de cristallisation
du sulfate de baryum. Plus le niveau de sursaturation est éleve, plus la précipitation est rapide.
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2.3 Meécanisme de formation des sels

La formation des sels commence par la nucléation homogene, ou des clusters d’atomes

instables se forment dans des fluides saturés, suivie de la croissance de cristaux germes
déclenchée par des fluctuations locales de la concentration ionique. Ces dépdts peuvent se
former aussi bien sur la surface des équipements de production, tels que les tuyaux et les gaines,
que dans les conduites et équipements situés au fond des puits. En comprenant ces phénomenes

de nucléation, des inhibiteurs de dép6ts de sels minéraux ont été développés pour réduire leur

formation & presque zeéro.
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Figure 2-1 : Mécanisme de formation des sels dans le tubing (Crabtree& al,1999).

2.4 Les paramétres influencant la formation des sels

La formation des sels est favorisée par divers facteurs, que nous allons citer ci-dessous.

o La température : La température joue un réle crucial dans la solubilité et la
croissance cristalline des sulfates de calcium, de baryum et de strontium. Une

élévation de la température diminue la solubilité du CaCOs, du SrSO, et du

CaS0,, mais entraine une importante dissolution du BaSO, (Zerrouk, 2008).

o Lessels dissous : La présence de sels dissous dans 1’eau accroit la solubilité du

BaSQO,, de maniére similaire a celle observée pour le CaCOs et le CaSO,. Par

exemple, une concentration de 100 000 mg/l de NaCl augmente la solubilité du

BaSO, de 2,03 a 3,00 mg/l a 25 °C et de 3,90 a 65,00 mg/l a 95 °
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e« La pression : Les changements de pression entrainent des variations de la
concentration des gaz dissous, ce qui peut modifier les équilibres et influencer les
conditions de précipitation. En effet, d’importantes fluctuations de pression se
produisent lors de la remontée des fluides en surface dans les puits producteurs,
ce qui entraine une évaporation partielle de 1’eau et une précipitation rapide du
BaSO, et du CaSO,. En revanche, une diminution de la pression favorise la

formation de dépots de CaCOs.

o LepH :Unediminution du pH entraine une augmentation de la solubilité des sels,
principalement en raison de I’augmentation de I’activité des ions H+. En cas de
pH acide, les ions H+ issus de la dissociation des acides faibles, tels que le H2SQ,,
ont une activité élevée, ce qui facilite 1’attaque du dépot. A I’inverse, un pH
basique favorise la formation d’oxydes, ce qui accroit la masse du dépo6t tout en
diminuant sa solubilité (Zerrouk, 2008).

2.5 Solutions adaptées face aux dép6ts de sels

Pour faire face a ces dép6ts de sels, des solutions chimiques, telles que I'utilisation
d'inhibiteurs, ainsi que des solutions hydrauliques, sont appliquées.

2.5.1 Lasolutions chimique ( inhibiteurs des dép6ts)

Les techniques d’élimination des dépdts de sel doivent étre rapides, non dommageables
pour le puits, les tubages ou I’environnement de la formation, et efficaces pour prévenir la
reprise de la précipitation. Les traitements de stimulation de la matrice de formation utilisent
fréquemment des dissolvants de sel pour arréter le déclin de la production. La meilleure
technique d’élimination des dépots de sel dépend de la connaissance du type et de la quantité
de sel, ainsi que de sa composition physique ou de sa texture.

La formation de précipités insolubles, comme le carbonate de calcium, le sulfate de calcium,
les sulfates de baryum et de strontium, ainsi que les sels de fer, peut étre évitée dans les
conduites et les installations d’injection d’eau grace a I’utilisation d’agents dits "complexant"
ou "séquestrant”. Ces inhibiteurs de dép6ts possedent la capacité de créer des complexes
solubles (Zerrouk, 2008).

2.5.1.1 Définition des inhibiteurs

Un inhibiteur est une substance ajoutée en petites quantités a un produit pétrolier pour
ralentir ou empécher la formation de certains dépéts, ainsi que pour inhiber une réaction
chimique, en la ralentissant ou en 1’arrétant.
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2.5.1.2 Mécanismes d’Inhibition

Les inhibiteurs de dépbts peuvent agir a différents stades de la germination et de la
croissance, voire simultanément. Ces agents peuvent former des complexes avec les ions
constitutifs des dépots. Leur mode d’action varie selon I’inhibiteur. Certains se fixent aux sites
actifs du cristal, altérant sa structure cristalline et réduisant son adhérence aux surfaces,
favorisant ainsi la formation (Zerrouk, 2008).

2.5.2  Solutions hydrauliques

Combattre les dépots de sel implique de minimiser autant que possible la présence d’eau
par un traitement approprié, tout en dissolvant les cristaux de sel dans une source d’eau externe.
Les méthodes hydrauliques disponibles pour lutter contre ces dép6ts sont les suivantes :

2.5.2.1 Le travail au cable

Le travail au cable utilise un équipement spécifique pour nettoyer les tubes de production,

briser les ponts de sel par battage et surveiller les puits jusqu’a leur fond.

L’expérience a montré qu’en augmentant la fréquence des interventions et en réduisant leur
durée, il est plus facile de rompre les ponts de sel avant qu’ils ne deviennent trop résistants.
Celadiminue les risques de blocage des outils au fond, de rupture de cable et d’autres problémes
associés.

Les opérations peuvent varier en fréquence, généralement toutes les 8 jours a 2 mois, avec une

durée moyenne de 4 heures par puits, incluant le montage et le démontage de 1’équipement.

Dans certains cas, les interventions peuvent étre continues, avec une fréquence de un a cingq
jours, et des treuils permanents peuvent étre installés sur site pour faciliter ces opérations
(Crabtree & al., 1999).

2.5.2.2 Lavage a I’eau

Depuis I’exploitation du réservoir, le lavage a 1’eau est devenu une étape indispensable
pour gérer les dépodts de sel. Cette méthode consiste a utiliser :

e Les bouchons d’eau : pour dissoudre les ponts de sel que le Wire Line ne peut
atteindre. Un volume d’eau traitée, généralement de 2 a 5 metres cubes, est pompé
en téte de puits, descendant ensuite par gravité dans le tubing pour dissoudre les
cristaux de sel. Une fois les dép6ts éliminés, le puits est remis en production, le
bouchon d’eau.

e Injection continue : Pour les puits a forte salinité et a production soutenue, le
travail au cable et les bouchons d’eau peuvent s’avérer insuffisants. L’injection
continue d’eau est alors une solution efficace, méme si les opérations d’entretien
peuvent étre longues et entrainer une perte de production. Cette méthode a été

généralisée avec succes sur I’ensemble des puits concernés.
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e Squeeze d’eau dans la couche : L’injection d’eau dans les abords du trou s’est
révelée efficace pour dissoudre les cristaux de sel. Apres la réouverture du puits,
une partie de I’eau peut rester absorbée dans la roche, diluant ’eau de gisement. Ce
processus implique le pompage d’un volume d’eau équivalent a 3 a 5 métres cubes
en téte de puits, immédiatement évacué. Il s’agit d’un trempage du découvert sur

quelques centimeétres de formation seulement (Crabtree& al., 1999).

2.6 Cas du puits d’étude : HRM22

Le sel prédominant dans le puits HRM22, comme dans tous les autres puits subissant des
dépots de sel, est le NaCl. Pour ce type de sel, une simple injection d’eau selon une loi de
solubilité peut éliminer le dépot. Cependant, cette opération de dessalage entraine une
augmentation du water-cut, qui était initialement de 0% au début de l'exploitation et est

actuellement de 15%. Actuellement, le puits nécessite une nouvelle opération de dessalage.

Dans ce qui suit, nous allons calculer le débit d'eau nécessaire pour le dessalage ainsi que la

variation du water-cut que subira le puits apres le lavage a I'eau.

2.6.1 Evolution de water-cut du puits HRM22

Le graphique ci-dessous illustre I'évolution du water-cut depuis le début de I'exploitation
du puits HRM22.
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Figure 2-2 : Evolution de water-cut pour le puits HRM22

La mesure du water-cut est réalisée a I'aide d'un séparateur qui divise les fluides de la formation
en gaz, huile et eau. Des mesures quotidiennes ont été effectuées par SONATRACH, et en
calculant la moyenne annuelle, nous avons constaté que le water-cut était de 5 % au début de
I'exploitation en 2014.
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Par la suite, il a diminué jusqu'a 3 %, puis a commencé a augmenter progressivement pour
atteindre 15 % en 2024. Cette augmentation est principalement due aux opérations de dessalage
effectuées par injection d'eau, débutées en 2015.

2.6.2 Calcul du débit d'eau a injecter pour I'état actuel

La loi utilisée pour calculer le débit d’eau a injecter est :

Sf—Ss

Qinj = Q¢ 5.s, (2.1)

ou,
Qin;: Débit d’cau injectée (m3/jour),
Qy : Débit d’eau du réservoir (m3/jour),
Sg : Salinité seuil (g/L) définie comme la quantité maximale de sel pouvant se
dissoudre dans I'eau a 0°C, est de 258 g/L.

Si : Salinité de I’eau d’injection (eau douce), elle est inférieure a 1 g/L, mais dans ce
cas, elle est de 4 g/L, ce qui la classe comme eau saumatre (g/L)

St : Salinité de I’eau du réservoir (g/L) , elle est de 376 g/L, ce qui la rend sursaturée
en sel.

400
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Figure 2-3 : Taux de solubilité de NaCl en fonction de la température
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Tableau 2.1 : Données de salinité de ’eau

Qr (m3/jour) Ss (9/L) Si (g/L) St (9/L) Weut

7,67 258 4 376 15

Aprés I’application de 1I’équation (2.1), le débit d’eau a injecter est devenu Qinj= 3,52 m3/jour.

2.6.3  Calcul de nouveau water-cut apres lavage a I’eau

La détermination du water-cut est essentielle pour comprendre le comportement futur
du puits et optimiser sa production. Dans ce contexte, le débit d’cau injecté est pris en compte
dans le calcul. L'équation suivante montre comment le calculer :

Qw
QW+QO

Wcut =

(2.2)

Tels que: Q,, (m3¥jour) : représente la somme des débits d'eau provenant du réservoir et du

dessalage, Q, (m¥jour) : correspond au débit d'huile produit, qui est de 13,8 m3/jour.
Aprés application de I’équation (2.2) le water-cut devient 20,32%.
2.7 Interpreétation des résultats

Le puits HRM22 connait actuellement des dép6ts de sel qui entravent sa production
optimale. Pour remédier a ce probléme dans la situation actuelle, un débit de 3,52 m3 est
envisagé pour éliminer ces dépdts. Cependant, bien que cette approche soit efficace pour
éliminer le sel, elle entraine également une augmentation du water-cut.

Conclusion

Les lavages a l'eau réalisés sur le puits HRM22 ont conduit a une augmentation
progressive du water-cut, ce qui a eu un effet négatif sur la production. Le water-cut, qui indique
la proportion d'eau dans le fluide extrait du puits, a augmenté avec chaque lavage, diminuant
ainsi la quantité de pétrole récupéreée.

Face a cette situation, il est crucial d'envisager l'intégration de méthodes d'amélioration de la
production pour optimiser les performances futures du puits HRM22. Ces méthodes, qui seront
détaillées dans le prochain chapitre, visent a contrer les effets nefastes des lavages a I'eau et a
stimuler la production de pétrole.

PFE BECHEKER&TORKI 36



Chapitre 3 :

Meéthodes d’amélioration
de la production



Chapitre03 : Techniques d’amélioration de la production

3 Techniques d’amélioration de la production

Introduction

L'optimisation de l'efficacité et de la rentabilité des opérations d'extraction, tout en
s'adaptant aux conditions changeantes des puits telles que la diminution de la pression du
réservoir, la baisse de I'indice de productivite, I'augmentation de la production d'eau, et d'autres
facteurs, est une nécessité dans l'industrie pétroliére et gaziere. Pour atteindre cet objectif,
diverses méthodes d'amélioration, appelées levage artificiel, sont utilisées.

Ce chapitre présente les raisons et les applications des différentes méthodes de levage artificiel
disponibles. Il décrit en détail ces méthodes, en soulignant leurs avantages et inconveénients,
ainsi que leurs points forts et faibles.

3.1 Les circonstances justifiant le recours a I'artificiel lift
L'Artificiel lift est nécessaire lorsque :

e La pression du réservoir est insuffisante pour maintenir un flux naturel soutenu
des fluides produits vers les installations de surface au débit souhaite.

e La production du puits pourrait étre améliorée grace a l'utilisation du levage
artificiel.

Cela est généralement dd a :
e Une faible pression initiale du réservoir et/ou un faible indice de productivité (Pl).
e Une diminution attendue de la pression du réservoir au fil du temps.

e Une augmentation de la densité des fluides produits, a mesure que la teneur en eau
augmente ou que le ratio gaz-liquide (GLR) diminue.

e Des pertes de charge dues a une friction élevée dans le tubing.

e Un besoin de haute pression a la téte de puits.

e La production de fluides lourds ou visqueux (Hadzihafizovic, 2023).
3.2 Classification générale des méthodes d'artificiel lift

Les méthodes de levage artificiel peuvent étre classées dans l'une des catégories
suivantes:

e Modification des propriétés physiques des fluides du puits (par exemple, réduction
de densité).
e Pompage pour fournir de I'énergie externe au systeme.
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Le tableau ci-dessous présente les différentes méthodes en catégories

Tableau 3.1 Classification des méthodes d’artificial lift.

Modification des propriétés physiques Méthodes de pompage

Gaz lift o Pompes électriques submersibles

e Injection de diluants, d’émulsifiants »  Pompes a balancier

ou agents réducteurs de friction o Pompes a cavité progressive

o Pompes hydrauliques

3.3 Meéthodes d'artificiel lift
3.3.1 Gazlift

3.3.1.1 Définition et principe

Le gaz lift est une méthode de production utilisée dans les puits qui ne produisent pas ou
pas suffisamment naturellement. Le gaz est normalement pompé dans I'espace annulaire entre
le tubage et la colonne de production, puis injecté dans le tubage par une vanne de gaz lift
(GLV). Ces vannes contiennent une vanne anti-retour pour empécher le reflux des fluides
produits ou de traitement dans I'espace annulaire, assurant ainsi la sécurité et I'efficacité du
systeme. Dans certaines conceptions de puits, le gaz est fourni par le tubage, avec la production
remontant soit par I'espace annulaire, soit par un deuxiéme tubage, qui peut étre concentrique
ou parallele a la colonne d'alimentation.

Pour obtenir une réduction maximale de la charge hydrostatique, le point d'injection de gaz doit
étre situé aussi profondément que possible (Deepist injection point). Une exception a cette régle
est lorsque la pression du tubage de production dépasse la pression de saturation du gaz en
conditions d'écoulement. Dans ces cas, le gaz injecté se dissoudrait dans le liquide produit,
perdant ainsi sa capacité a diminuer la densité de la colonne de fluide (Hadzihafizovic, 2023).

Dans les puits a faible indice de productivité (IP), le gaz lift continu peut ne pas étre praticable,
car la pression de fonctionnement du gaz lift géne I'écoulement du puits. Dans ces situations, le
gaz lift intermittent peut étre plus efficace. Le gaz lift intermittent fonctionne en coupant
I'alimentation en gaz pour permettre au puits de s'écouler vers le collecteur de production. Ce
n'est que lorsque suffisamment de liquide a été autorisé a s'écouler dans le tubage que
I'alimentation en gaz est ouverte et qu'un bouchon de liquide est produit. Cela peut étre
beaucoup plus efficace dans certaines conditions de puits que le gaz lift continu.
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3.3.1.2 Types de Gaz lift

Il existe deux méthodes d'injection de gaz utilisees dans le gaz lift : I'injection peut étre
continue ou intermittente.

e Gaz lift a débit continu

Le gaz lift continu est une méthode dans laquelle du gaz est injecté en continu dans la partie
inférieure du tubage de production pour améliorer le potentiel de débit du puits. Lorsque le gaz
se mélange aux fluides de formation, la pression hydrostatique du fluide et la perte de pression
due au frottement a l'intérieur du tubage de production diminuent, ce qui réduit la pression au
fond du puits en écoulement et augmente la production.

Le mélange gaz-huile est séparé au séparateur : I'huile liquide est transportée et stockée dans le
réservoir de stockage, tandis que le gaz libre est transporté vers le compresseur de gaz ou il est
comprimé pour atteindre une pression plus élevée. Ce gaz haute pression est ensuite injecté
dans I'espace annulaire du puits et forcé a travers la vanne de gaz lift.

L'expansion de ce gaz haute pression fournit un travail supplémentaire pour soulever la colonne
de liquide et aérer la phase liquide dans le tubage de production, réduisant ainsi la densité du
liquide (réduisant la contre-pression). La combinaison de ces deux actions entraine une
réduction de la pression au fond du puits en écoulement et, par conséquent, une amélioration
de la production (Nguyen, 2020).

étranglement d'injection

Arbre de noél

"' Vanne de décharge
A Mandrin de gaz lift

i Tubing

vanne de fonctionnement

Packer

Figure 3-1 : Gaz lift a débit continu (Prado, 2008)
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e Gaz lift a débit intermittent

Si le gaz est injecté périodiquement dans le tubage de production pour déplacer un bouchon de
liquide, cette méthode est appelée gaz lift intermittent. Le gaz lift intermittent ne fonctionne pas
en abaissant la densité du fluide pour permettre la production. Il utilise I'expansion du gaz a
haute pression pour déplacer les bouchons de liquide vers la surface. A chaque bouchon de
liquide produit, I'injection de gaz est interrompue pour permettre au volume de fluide de se
reconstituer. Le gaz lift intermittent est généralement utilisé pour les puits ayant un faible indice
de productivité ou une faible pression de réservoir. En d'autres termes, en raison de la faible
pression de réservoir ou du faible indice de productivité, le potentiel d'écoulement dans le
réservoir est tres faible et donc le gaz lift continu n'est pas disponible (Nguyen, 2020).

Intermittent P

Gaz sous pression i,:

Arbre de noél

Tubage

Vanne de décharge
Mandrin de gaz lift

Vanne de fonctionnement

Packer
Clapet anti retour

Figure 3-2 : Gaz lift a débit intermittent (Prado, 2008)
3.3.1.3 Equipement de gaz lift

a) Equipements de surface

o Contrdleur d'injection de gaz : Ajuste la quantité de gaz injectée dans le tubing.
Pour le gaz lift continu, il s'agit généralement d'une vanne de commande
pneumatique utilisant de I'air pour réguler I'ouverture de la vanne et ainsi controler
le débit d'injection.

e Vanne de régulation du cycle d'injection de gaz : Utilisée dans le gaz lift
intermittent pour réguler le cycle d'injection de gaz marche/arrét. Elle permet de
contréler précisément le moment ou le gaz est injecté dans le tubing, en fonction des
besoins du systéme.
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Dispositif ""intermittent” : Equipé d'un mécanisme entrainé par une horloge, ce
dispositif ouvre et ferme la vanne a des intervalles réguliers, assurant ainsi un
cycle d'injection de gaz intermittent.

Collecteur de gaz : Collecte le gaz produit par le puits et le dirige vers d'autres
processus de traitement ou vers le compresseur de gaz pour le recyclage, assurant
ainsi une gestion efficace du gaz produit par le puits.

b) Equipements de subsurface

Mandrins de gaz lift : Situes a I'intérieur du tubing a la profondeur souhaiteée, ils
soutiennent les vannes sans compromettre le diamétre du tubing.

Mandrins conventionnels (retirables) : Modeles plus anciens avec un support
externe pour la vanne de gaz lift, vissés en surface avant d'étre descendus. Un
guide aide a positionner verticalement la vanne (Nguyen, 2020).

]

Figure 3-3 : Mandrins conventionnel (Nguyen, 2020).

Mandrins a poche latérale (side pocket mandrels) : Dotés d'une poche
intérieure permettant la pose et le retrait de la vanne a I'aide d'un simple travail au
cable (Wire line). Généralement, un tube ovalisé avec une fenétre et une poche
équipée de trous de communication avec le casing
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Figure 3-4 : Mandrin a poche latéral (Nguyen, 2020).

e Vanne de gaz lift : Placée a I'intérieur du mandrin pour faciliter la communication
entre le tubing et I'espace annulaire. Contrdle précisément le débit du gaz injecté,
et son efficacité dépend du nombre et de I'emplacement des vannes, ainsi que des
parameétres de réglage initiaux.

Figure 3-5:

Vanne d’injection de gaz lift

Figure 3-6 : Vanne Production
(Prado, 2008)
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e Loquets des vannes (Latch) : Congus pour verrouiller ou extraire une vanne de gaz
lift dans ou depuis le profil approprié du mandrin a poche latérale. Pour récupérer le
loquet et la vanne associée, I'opérateur effectue un mouvement ascendant, libérant la
goupille de cisaillement et désengageant le mécanisme de verrouillage (Nguyen,

2020).

Figure 3-7 : Loquet de vanne (Nguyen, 2020).
3.3.1.4 Avantages et inconvénients de gaz lift

Le tableau 3.2 présente 1’ensemble d’avantages et d’inconvénients du gaz lift
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Tableau 3.2 : Avantages et inconvénients du systeme de gaz lift (Hadzihafizovic, 2023).

Avantages

Inconvenients

Fonctionnement fiable.

Inefficacité dans les systemes a faible volume en
raison des colts en capital de compression et
de traitement du gaz.

Haute tolérance aux solides (bien que les
vitesses d’érosion dans le tubage et 1’arbre
de Noél puissent étre critiques).

Besoin de gaz de demarrage pour I’activation.

Capacité a gérer des taux de production
élevée.

Difficulté de [Dutiliser avec les bruts tres

lourds/visqueux

Utilit¢ dans les opérations offshore ou
I’espace pour les systémes de pompage peut
étre limité.

Potentiel de problémes d’hydrates en surface
ou dans les vannes de levage de gaz  (GLV5s).

Généralement  maintenable avec un

cable de descente.

Besoin de surveillance continue, d’optimisation
et de dépannage. (Ce n’est pas simple mais
essentiel.)

Accés en plein diamétre, a travers le tubage,
aux vannes de levage de gaz inférieures.

Limitation souvent imposée par la pro-fondeur
maximale de levage restreinte (gouvernée par la
pression minimale de fond de trou - FBHP).

La déviation n’est pas restrictive. (Si les
puits sont déviés au-dela de la limite d’acces
par cable, ils peuvent étre entretenus avec
des tubages enroulés.)

Besoin possible de tubages et de colonnes
de haute résistance en raison des pressions
élevées du gaz de levage annulaire (utilisées pour]
réduire le besoin de vannes de déchargement).

Relative insensibilité a la corrosion.

3.3.2 Pompes électriques

submersible

3.3.2.1 Définition et principe

Les pompes submersibles électriques (E

SPs) sont des pompes centrifuges constituées de

plusieurs étages empilés, chacun comprenant une roue rotative et un diffuseur fixe. Le transfert

d’énergie est réalisé par la roue rotative qui imp

rime un mouvement tangentiel et radial au fluide,

augmentant ainsi son énergie cinétique. Le diffuseur collecte le fluide a haute vitesse et réduit

sa vitesse avant de le pomper vers 1’étage suivant de la roue.

PFE BECHEKER&TORKI

45



Chapitre03 : Techniques d’amélioration de la production

Cette augmentation de 1’énergie cinétique est convertie en énergie de pression. Le processus de
conversion est typiquement efficace a environ 50-80% pour les pompes centrifuges en fond de
puits.

Les pompes centrifuges sont des pompes a déplacement dynamique, dans les- quelles la hauteur
manométrique totale (HMT) développée est fonction du débit et du nombre d’étages de la
pompe. Généralement, les roues ”flottent” dans les fluides qu’elles pompent entre des rondelles
de butée. Cela signifie qu’elles doivent fonctionner dans leur plage de conception pour éviter
une poussée excessive vers le haut ou vers le bas, ce qui provoquerait une usure rapide. Une
conception alternative est la pompe de type “compression” dans laquelle les roues sont
individuellement fixées a un arbre rotatif avec un palier de butée a son extrémité inférieure.

Cela élimine efficacement le critere de pousseée vers le bas, permettant une opération a des débits
réduits. Cependant, il reste nécessaire d’éviter une poussée excessive vers le haut
(Hadzihafizovic, 2023).

_ | Diffuser

Figure 3-8 : Etage d’une pompe centrifuge (Prado, 2008)

Les pompes centrifuges sont généralement entrainées soit par un moteur électrique en fond de
puits (ESP), soit par un moteur hydraulique en fond de puits (HSP, Weir). Elles peuvent gérer
des volumes trés élevés avec une efficacité assez élevée. Cependant, elles ont une tolérance
limitée aux solides, une plage de fonctionnement restreinte pour chaque pompe et sont
généralement inefficaces pour traiter le gaz libre. Des solutions existent pour améliorer ces points
faibles, telles que la combinaison de roues a flux mixte avec des roues a flux radial pour une
meilleure tolérance au gaz .
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3.3.2.2 Les composantes d’un systéeme ESP

Les pompes submersibles électriques (ESPs), une combinaison d’une pompe centrifuge a
plusieurs étages avec un moteur électrique en fond de puits, sont devenues trés courantes pour
les systémes a haut débit et faible rapport gaz- liquide (GLR). L’alimentation électrique est
assurée par un céble électrique, généralement fixeé a I’extérieur du tubage de production. Un
systeme ESP com-plet avec des capacités de manipulation du gaz peut inclure (de bas en haut):

Moteur : disponible jusqu’a 2 000 HP généralement installé sous la pompe, pour
entrainer le systeme de pompage. Il est refroidi par les fluides du puits circulant
autour de lui.

Section de joint : qui relie le moteur a la pompe, transfére le couple et isole les
fluides du puits du moteur.

Séparateur rotatif de gaz (RGS) : facultatif pour les puits avec un volume
significatif de gaz libre. Il agit pour éliminer une quantité significative de gaz libre,
I’expulsant dans 1’espace annulaire ou un deuxiéme tubage .

Manipulateur de gaz avancé (AGH) : facultatif et réduit la taille des bulles de
gaz restantes en pré-comprimant le fluide pour que la section de pompe puisse le
manipuler.

Section de pompe : comme décrit précédemment, contenant éventuellement un
mélange de types de roues pour améliorer la manipulation du gaz aux étages
inférieurs et la compression efficace aux étages supérieurs. (Hadzihafizovic,
2023).
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Figure 3-9 : les composants d’un syst¢eme ESP (Prado,2008)

L’équipement de surface se compose d’une alimentation électrique et d’un moyen de
surveillance et de controle du débit de production. Les pompes ont généralement des limites de
production supérieure et inférieure. Maintenir le débit de production entre ces limites de
conception est essentiel pour la durée de vie des paliers de pompe (flottants). Les paliers de
compression aident a étendre cette fenétre de production du c6té bas.

Le controle du débit de production peut €tre réalisé a I’aide d’un variateur de fréquence (VFD)

ou d’un étranglement de production. Les VFD consomment moins d’énergie et permettent
d’optimiser I’efficacité de la pompe une fois déployée, mais ils sont colteux et nécessitent plus

de connaissances techniques et d’expertise opérationnelle. Les systémes d’étranglement
doivent étre dimensionnés correctement pour les débits initiaux et futurs prévus de chaque puits.
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3.3.2.3 Avantages et inconvenients du systéme ESP
Le tableau 3.3 présente I’ensemble d’avantages et d’inconvénients des pompes ESP

Tableau. 3.3 : Avantages et inconvénients (Hadzihafizovic, 2023).

Avantages Inconvénients
Addition d’énergie élevee Tolérance limitée au sable
Haute efficacité (70%) Tolérance faible au rapport gaz-liquide

(sans séparateur)

Non affecté par la deviation Nécessité d’une plateforme ou d’un

treuil en cas de défaillance

Bonne collecte de données Défaillances électriques (cable)

Taux de production élevés Durée de vie réduite en cas de conception,
installation ou fonctionnement  médiocres

Facilement controllable Tolérance limitée a la température

3.3.3 Pompe a balancier
3.3.3.1 Définition et principe

La pompe a balancier, également connue sous le nom de ”Sucker rod-pump”, est une
méthode de production assistée utilisée pour augmenter la productivité des puits. Cette méthode
transfére 1’énergie mecanique depuis la surface via une chaine de tiges jusqu’a une pompe
volumetrique située en fond de puits. L’énergie fournie réduit la pression au fond du puits et
souléve continuellement et périodiquement le fluide vers le haut.

Cette méthode utilise des tiges pour relier une pompe en fond de puits a une unité de pompage
en surface. La pompe en fond de puits est de type pis- ton a déplacement positif. L unité
motrice en surface convertit le mouvement de rotation d’un moteur en un mouvement de
translation alternatif grdce a un systeme de liaison mécanique. La rotation du moteur
d’entrainement est transmise au réducteur de vitesse afin de réduire la vitesse de I’entrainement
principal. Ce mouvement alternatif est transmis aux tiges polies par I’inter- médiaire d’une
chaine de tiges sortant de la téte de cheval. Les tiges polies sont reliées a la chaine de tiges en
fond de puits, qui actionne le piston de la pompe en fond de puits.
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Lorsque le piston se déplace vers le haut, la soupape de circulation descend en raison de la
colonne de liquide au-dessus d’elle, tandis que la soupape d’aspiration commence a s’ouvrir,
permettant ainsi aux fluides de formation d’entrer dans le cylindre de travail (barrel). En d’autres
termes, pendant la période de course ascendante, le volume de liquide dans le cylindre de travail
augmente et la pression diminue. Les fluides de formation sont remontés dans I’annulaire entre la
chaine de tiges et le tubage de production (Hadzihafizovic, 2023).

Lorsque le piston se déplace vers le bas (course descendante), la soupape d’aspi- ration se ferme en
raison de I’effet piston, tandis que la soupape de circulation s’ouvre en raison de 1’augmentation
de la pression du fluide a ’intérieur du cylindre de travail. Au fur et & mesure que le piston
continue de descendre, les fluides a I’intérieur du cylindre de travail, entre les soupapes de
circulation et d’aspiration, passent par la soupape de circulation et sont stockés dans la partie
supérieure du cylindre de travail. Ce cycle se répéte tant que le systéme de pompe a tige est en
fonctionnement, entrainant une production intermittente en surface, et non continue.

Fluide produit

- Casing de production

l4— Tubing

4| Tige de pompage

niveau de fluide de

1* fonctionnement

+— Huile

4 | M« Ancrage de tubage

1
|

Plongeur
. cylindre de pompe

3
-
4 Soupape mobile
l4— soupape fixe

-

o

— Gas Anchor

— < Perforations
—_—

Figure 3-10 : Pompe a balancier (Prado, 2008)
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3.3.3.2 Avantages et inconvénients des pompes a balancier

Le tableau 3.4 ci-dessous présente 1’ensemble d’avantages et d’inconvénients de la pompe
a balancier.

Tableau. 3.4 : Avantages et inconvénients des pompes a balancier (Nguyen, 2020).

Avantages Inconvenients

Une méthode traditionnelle et largement La nécessité d’une maintenance fréquente pour
utilisée pour I’activation des puits dans garantir leur bon fonctionnement.

I’industrie pétroliere.

considérées comme étant économiques parl Une diminution du taux de production peut étre
rapport & d’autres méthodes de production observée avec I’augmentation de la pro- fondeur
assistée. du puits, limitant leur efficacité dans les puits
profonds.

Les colts de maintenance et de réparation sont 1l existe un risque de fuites au niveau de la
généralement plus bas que ceux d’autres systemes| téte de puits, nécessitant une surveillance et un
de pompage. entretien réguliers des joints et des connexions.

conviennent parfaitement aux puits étroits ou| Dans les puits déviés, elles peuvent rencontrer
de petit diamétre, offrant une grande flexibilité| des restrictions en raison de leur conception.

d’utilisation.

adaptées aux pétroles a haute température et Elles peuvent étre bruyantes et
visqueux encombrantes lors de leur fonctionnement.

3.3.4 Pompe hydraulique
3.3.4.1 Définition et principe

Le pompage hydraulique exploite le principe de Pascal, qui stipule que les liquides
transmettent intégralement et uniformément les variations de pression. Cette méthode applique ce
principe a la production assistée en utilisant un fluide de travail pour transmettre la pression
générée en surface jusqu’au fond du puits, ou elle est utilisée pour actionner un piston ou une
pompe a jet.
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Figure 3-11 : Pompe hydraulique (Prado,2008)
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3.3.4.2 Avantages et inconvénients des pompes hydraulique

Le tableau 3.5 présente I’ensemble d’avantages et d’inconvénients de la pompe hydraulique

Tableau 3.5 : Avantages et inconveénients des pompes hydrauliques.

Avantages

Inconvenients

La capacité de déplacer la pompe a I’intérieur,
et a ’extérieur du puits.

Il est crucial de retirer les solides du fluide de
puissance car la pompe est sensible a la qualité
du fluide.

En ajustant le debit du fluide a haute pression
vers les pompes, il est possible de modifier 13
production de 10 a 100% de la capacité de la
pompe.

Les pompes volumétriques  nécessitent

généralement plus d’entretien que d’autres types
de levage artificiel.

sont genéralement bien adaptées aux puits

déviés et peuvent méme étre utilisées dans des

La vitesse de la pompe doit étre surveillée
quotidiennement et ne doit pas étre autorisee a

installations traversant une conduite de devenir excessive.

circulation.

Le fluide injecté dans le tubing peut étre
Chauffé, ou des diluants peuvent étre ajoutés
pour faciliter la remontée de I’huile visqueuse a
la surface.

Les systemes de nettoyage des fluides nécessitent
une verification quotidienne.

Des inhibiteurs de corrosion peuvent étre injectés
dans le fluide a haute pression pour contréler
la corrosion.

3.3.5 Pompe a cavité progressive (PCP)

3.3.5.1 Définition et principe

Ce type de pompe se compose d'un rotor situé a l'intérieur d'un stator. Le rotor est une vis avec
des filetages profonds et trés longs, tandis que le stator a un pas plus long que le rotor et possede
un filetage supplémentaire.

Lorsque le rotor tourne a I'intérieur du stator, la différence de filetage et de pas crée une cavité
a l'intérieur du cylindre de la pompe, qui se remplit de fluide de formation. Le rotor est alimenté
par une tige d'entrainement reliée a un moteur de surface ou a un moteur électrique situé au
fond du puits, permettant le déplacement du fluide vers le haut.
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Progressing
Cavity Pump
(PCP)

Flex Shaft
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Seal

Gear Reducer

Motor

Figure 3-12 : Pompe a cavité progressive (Prado,2008)

3.3.5.2 Avantage et inconvénient

Le tableau 3.6 présente les avantages et inconvénients de ce type de pompe

Tableau 3.6 : Avantages et inconvénients des pompes PCP.

Avantages

Inconvénients

Haute efficacité électrique.

Perte d'efficacité avec la profondeur.

Co0t modéré.

Le sable et les solides usent rapidement le
chrome du rotor.

Certains types sont récupérables avec des
tiges.

Le contrdle de I'arrét de la pompe est difficile.

Peut utiliser des moteurs électriques en fond
de puits qui gérent bien le sable et les fluides
Visqueux.

Les élastoméres dans le stator gonflent dans
certains fluides de puits.

Profil bas.

Les tiges rotatives usent le tubage.
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3.4 Choix de technique d’amélioration de rendement

Pour choisir la méthode d'amélioration de la production, la décision se base sur une
enquéte portant sur l'indice de productivité du réservoir. Le tableau ci-dessous présente les
considérations a appliquer en fonction des variations de cet indice de productivité des puits, ou
1 indique que la méthode est la plus appropriée. (Nguyen, 2020).

Tableau 3.7 : Sélection de méthode d’amélioration de rendement selon 1’indice de productivité

IP Gas lift ESP Pompe Pompe a PCP
3 Hydraulique tige
(]. Bar)
20< 1 1 2 3 1
1.0-20 1 1 2 3 1
05-1.0 1 1 1 2 2
0-05 1 1 1 2 3

Dans le cas du puits HRM22, l'indice de productivité est de 0,37. Ainsi, les méthodes
applicables a notre puits sont le gaz lift, la pompe ESP et la pompe hydraulique.

Conclusion

Ce chapitre a présenté un éventail de méthodes visant a optimiser le rendement des puits
pétroliers. Parmi ces méthodes, trois ont €té identifiées comme étant particulierement adaptées
aux conditions spécifiques du puits HRM22, le gaz lift, la pompe ESP et la pompe Hydraulique.

Dans notre cas d’application, nous allons prendre les deux méthodes gaz lift et la pompe ESP
et faire une comparaison entre elles.
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4 Modélisation et développement mathematique

Introduction

La modélisation mathématique est une méthode fréquemment utilisée pour représenter
les problemes physiques. Elle consiste a exprimer le probléme étudié dans un langage clair et
structuré a travers des équations et des relations mathématiques. Dans ce chapitre, nous
introduisons les relations théoriques qui permettent de mieux appréhender les phénomeénes
physiques impliqués dans un puits en production et de les représenter quantitativement. Cela
nous permettra de concevoir les systémes de solutions proposés, d'analyser et de prévoir leur
comportement, afin d'optimiser la production au niveau souhaité.

4.1 Propriétés d’huile et de gaz

Les propriétés de I’huile brute et du gaz naturel sont essentielles pour la conception et I’analyse
des systemes de production de pétrole et de gaz.

4.1.1 Propriété d’huile

Les propriétés d’huile incluent le rapport gaz-huile en solution (GOR), la densité, le
facteur de volume de formation, la viscosité et la compressibilité. Ces quatre derniéres
propriétés sont interdépendantes a travers le rapport gaz-huile en solution.

4.1.1.1 Rapport Gaz-Pétrole en Solution (GOR)

Le "rapport gaz-huile en solution" est défini comme la quantité de gaz (dans des
conditions standard) qui se dissoudra dans une unité de volume de pétrole lorsque les deux sont
amenés au réservoir a la pression et a la température régnante,

\"
Ry = —== (4.1)
Vhuile

Ou, Rq:rapport gaz-huile (GOR),

V,

zaz+ VOlume de gaz dans les conditions standard,

Vyuile - volume d’huile dans des conditions de réservoir de stockage (Guo & al., 2007).
4.1.1.2 Densité d’huile

La "densité d’huile" est définie comme la masse de pétrole par unité de volume, ou 1b/ft?
dans les unités américaines de terrain. Elle est largement utilisee dans les calculs hydrauliques,
les calculs de performance des puits et des pipelines .

En raison de la teneur en gaz, la densité d’huile dépend de la pression. La densité d’huile dans
des conditions standard (pétrole de réservoir de stockage) est évaluée par la gravité API.
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La relation entre la densité du pétrole de reservoir de stockage et la gravité API est donnée par

les relations suivantes : API = %1'5 —131,5 4.2)

4.1.1.3 Facteur de volume de formation

Le "facteur de volume de formation d’huile" est défini comme le volume occupé dans le
réservoir a la pression et a la température régnantes par le volume d’huile dans le réservoir de
stockage, plus le gaz dissous ;

Vres
V st

B, = (4.3)

Ou, B, =: facteur de volume de formation d’huile (rb/stb)
V res:volume d’huile en condition de réservoir (rb)

V st : volume de pétrole d’huile en condition de réservoir de stockage (stb) (Guo &
al.,2007).

Le facteur de volume de formation d’huile est toujours supérieur a l'unité parce que 1’huile
dissout plus de gaz en condition de réservoir qu'en condition de réservoir de stockage.

A une température donnée du réservoir, le facteur de volume de formation d’huile reste presque
constant a des pressions supérieures a la pression de point de bulle. Il diminue a mesure que la
pression baisse dans la plage de pression en dessous de la pression de point de bulle.

4.1.1.4 La viscosité

La "viscosité" est un parametre empirique utilisé pour décrire la résistance a I'écoulement
d'un fluide. La viscosité de I'huile est d'intérét dans les calculs de flux d'entrée de puits et
d'hydraulique en ingénierie de production pétroliere. Bien que la viscosité de I'huile puisse étre
mesurée dans des laboratoires PVT, elle est souvent estimée en utilisant des corrélations

empiriques développées par un certain nombre d’investigateurs.
4.1.2 Propriétés du gaz naturel

Les propriétés du gaz comprennent sa viscosité, sa densité, son facteur de compressibilité ainsi
que son facteur de volume de formation.

4.1.2.1 Laviscosité de gaz

La viscosité dynamique (W) est généralement utilisée en ingénierie pétroliére. La viscosité

cinématique (v) est liée a la viscosité dynamique par la densité (pg),
V=— 4.4

Les mesures directes de la viscosité du gaz sont préférées pour un nouveau gaz. Si la
composition du gaz et les viscosités des composants du gaz sont connues, la régle de mélange
peut étre utilisée pour déterminer la viscosité du melange de gaz :
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T (ugxyi xVM i)
Y (yixVMi)

= (4.5)

La viscosité du gaz est trés souvent estimée avec des graphiques ou des corrélations
développées sur la base de ces graphiques.
4.1.2.2 Facteur de compressibilité du gaz

Le facteur de compressibilité du gaz est également appelé "facteur de déviation™ ou
"facteur z". Sa valeur reflete dans quelle mesure le gaz réel s'écarte du gaz idéal a une pression
et une température donnée. La définition du facteur de compressibilité est exprimée comme :

Z — Vactuel (4 6)
Videal '

L'introduction du facteur z dans la loi des gaz pour un gaz idéal donne la loi des gaz pour un
gaz réel : PV = ZnRT 4.7

Ou, est le nombre de moles de gaz (Guo & al.,2007).
4.1.2.3 Densité du Gaz
Vue que le gaz est compressible, sa densité dépend de la pression et de la température.

La densité du gaz peut étre calculée a partir de la loi des gaz réels avec une bonne précision :

_m _MWa-P
Po=%V = R.T (4.8)

Ou, m est la masse du gaz et pg est la densité du gaz. En prenant l'air avec un poids

, ) sia—ft3
moléculaire de 29 et R = 10,73 = peem ,
mole—°R
e . O A y , _ 27y gp
L equatlon precedente peut etre rearrangec pour donner . p g —Z T (49)

Ou la densité du gaz est en Ib/ft3.
4.1.2.4 Facteur de Volume de Formation du Gaz

Le facteur de volume de formation du gaz est défini comme le rapport du volume de gaz
a la condition du réservoir au volume de gaz a la condition standard, C’est-a-dire :

14 Pee T Z T
Byj=—="%—"= 0,0283% (4.10)

Vse P TgcZsc
ou, By : est le facteur de volume de formation du gaz,
T : latempérature du réservoir,
P : la pression du réservoir,
Ty - la température standard,

Z : facteur de compressibilité du gaz a la condition du réservoir (Guo & al,2007).
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4.2 Analyse nodale

4.2.1 Introduction

L'analyse nodale consiste a appliquer une analyse systémique a I'ensemble du systéeme de
puits, allant de la limite exterieure du réservoir jusqu'a la face du sable. Cela inclut les
perforations, la section de complétion, I'entrée du tubage, la colonne de tubage avec ses
restrictions et ses vannes de securité en fond de trou, le choke de surface, la ligne de flux et le
séparateur. Cette analyse se base sur une combinaison de :

e La performance d'injection du puits : Cela concerne la capacité du réservoir a
fournir des fluides (pétrole, gaz, eau) au puits. Elle évalue la relation entre la
pression du réservoir et le débit de fluides qui peuvent étre produits, souvent
appelée la courbe de performance d'injection (Inflow Performance Relationship,
IPR).

e La performance du conduit de flux multifonctionnel en fond de trou : Cela
concerne la maniére dont les fluides se déplacent & I'intérieur du puits lui-méme,
depuis le point d'entrée (face du sable ou perforations) jusqu'a la surface. Cette
partie de I'analyse inclut la performance des conduits verticaux ou directionnels et
prend en compte des facteurs tels que les pertes de charge, les restrictions dans le
tubage, et la performance des vannes de sécurité de fond de trou.

e Laperformance de surface : Cela concerne la gestion et le contrdle des fluides une
fois qu'ils ont atteint la surface. Cela inclut les vannes de surface (qui régule le
débit et la pression des fluides), le comportement des fluides dans les lignes de
flux horizontales ou inclinées, et la séparation des différents composants (pétrole,
gaz, eau) dans le séparateur.

En combinant ces trois aspects, l'analyse nodale permet une compréhension compléte du
systeme de puits, du réservoir a la surface, et aide a identifier les points de restriction et a
optimiser la production de maniére efficace.

4.2.2 Relation de performance d’écoulement entrant (IPR)

Pour calculer la perte de pression dans un réservoir, il est nécessaire d'utiliser une équation
qui exprime la perte d'énergie ou de pression due aux forces de cisaillement visqueux ou de
friction en fonction de la vitesse ou du débit d'écoulement. Bien que la forme de cette équation
puisse varier considérablement en fonction du type de fluide, toutes les variantes reposent sur
le principe fondamental de la loi de Darcy (Beggs, 2003).
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4.2.2.1 Loide Darcy

En 1856, Henry Darcy a proposé une équation reliant la vitesse apparente du liquide a la
chute de pression a travers une couche filtrante. Bien que ses expériences aient été réalisées
verticalement, 1’équation est également applicable a I’écoulement horizontal, couramment
rencontré dans 1’industrie pétroliere. Darcy a utilisé uniquement de 1'eau dans des filtres de
sable saturés, sans tenir compte des variations de propriétés ou de saturation des fluides. Ses
filtres avaient une section constante, excluant ainsi la variation de vitesse dans le milieu
traversé.

La forme différentielle de la loi de Darcy en termes de débit volumique est :

kA 0P
Q =vVvA = I& (4.11)

Ou, v: vitesse apparente (cm/s), Q : débit volumétrique (cm?3/s), A : section de passage du fluide
(cm?), k : tenseur de perméabilité (md) et P : pression (atm)

La loi de Darcy s'applique uniquement lorsque les conditions suivantes sont réunies :
o Ecoulement & faible vitesse (laminaire) .
e  Ecoulement permanent .
. Formation homogeéne .
o Pas de réaction entre le fluide et la formation (Beggs, 2003).
a) Ecoulement linéaire

L'équation de Darcy pour un écoulement linéaire a section constante A, entre deux pressions P;
et P,, sur une longueur L est donnée par :

kd
fPZ—P ——f dx (4.12)
Apres intégration, nous obtenons :
_ ckA (PI_PZ)
q= VT (4.13)

ou,
c : facteur de conversion des unités (c = 1 pour les unités de Darcy)

La perméabilité (k) et la viscosité (i) sont supposées indépendantes de la pression ou
peuvent étre évaluées a une pression moyenne.
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b) Ecoulement radial

La loi de Darcy peut étre appliquée a un écoulement radial, ou la section d'écoulement n'est pas
constante. Dans ce cas, I'équation de Darcy s'écrit sous la forme suivante

__ 2rhkm dP
o p o dr

(4.14)

4.2.2.2 Vogel

L'objectif principal de VOGEL était de simuler I'écoulement diphasique a travers un
réservoir dans un puits. L'écoulement devient diphasique lorsque la pression du réservoir est
inférieure a la pression de bulle (B. < P,). Vogel a établi une relation empirique pour caractériser
ce type d'écoulement.

o= 1-02(2L)-08(2) (4.15)

domax Py Py

q : Débit d’huile (STB/jour)
P, s : Pression au fond du puits (psig)

P.: Pression moyenne du réservoir ou pression de bulle

Jomax - Débit entrant (Inflow rate) correspondant a une pression dynamique nulle (P, =0)
(AOF) (Beggs, 2003).

4.2.2.3 Méthode de I’indice de productivité (IP)

Selon les équations de I'écoulement, lorsque le puits est ouvert a la production, une onde
de pression se propage a travers le réservoir, ce qui entraine une diminution continue de la
pression dans la région affectée au fil du temps.

En raison de ces conditions transitoires ou infiniment agissantes, les pressions a un rayon donné
diminuent rapidement initialement, puis se stabilisent progressivement avec le temps. La
pression au fond du puits P, suit un schéma similaire pour une production constante.

Peu de temps apres le début de I'écoulement, la pression au fond du puits se stabilise autour

d'une valeur constante, utilisée comme une approximation dans les équations d'écoulement a
I'équilibre pour notre analyse (Beggs, 2003).

La différence entre la pression moyenne du réservoir et la pression au fond du puits est appelée
abaissement de pression (B.—P, ), qui entraine un débit Q et définit I'indice de productivité J
donné par :

- = (4.16)
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4.2.3 Pertes de charge le long de tubing
L'équation de perte de charge se compose de trois termes dans tout type d'écoulement :
o Le terme d’¢lévation (ou statique).
o Le terme de frottement (ou friction).
o Le terme d'accélération.

Pour un écoulement vertical ou incliné, le terme d’élévation est prédominant. L'équation
d'écoulement des fluides, applicable a tout fluide (monophasique ou diphasique) et a toute
inclinaison du conduit, est donnée comme suit :

dp _.dp dP dP
(E)totale_(E)accélération + (E)élévation + (E)friction (4-17)
L'équation spécifique pour un écoulement monophasique est formulée en trois termes distincts :

pvav g , fpv?
——+=psinf + — 418
gc dl gc P 29:D ( )

ap
(E)totale -
Pour un écoulement multiphasique ou diphasique, I'équation se présente comme suit :

dp . Vi 2 Vi dV;
(—) =2 p.sind + fmPmVm” | PmVm @V (4.19)
dal/ total Jdc 29¢D gcdl

4.2.3.1 Lescorrélations utilisées pour calculer le gradient de pression

Les corrélations utilisées pour estimer les pertes de charges peuvent étre classées en trois
catégories :

o Catégorie "A": Elles ne prennent en considération ni le glissement ni le régime
d'écoulement.

o Catégorie "B": Elles prennent en compte le glissement mais pas le régime
d'écoulement.

o Catégorie "c": Elles tiennent compte du glissement ainsi que du régime d'écoulement
(BSEE, 2020).

Catégorie B

e Hagedorn and Brown

() f = ot s (@.20)

D Ps

f : facteur de friction de Fanning
Pns - Moyenne des densités sans glissement

ps - Moyenne des densités avec glissement
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e Gray

C’est une corrélation largement recommandée pour les systemes de gaz et de condensat qui
sont principalement en phase gazeuse (avec des gouttelettes de liquide entrainées). Aucune
carte des régimes d'écoulement n'est utilisée, I'écoulement étant traité comme une pseudo-phase
unique. L'eau ou le condensat liquide est considéré comme adhérant a la paroi de la conduite,
entrainant un terme de rugosité modifie.

L'équation de I'équilibre de pression utilisée est :

g ftG? 2 I
dpP =E[e-pg + (1—e)pL]dh+—dh+—d(—_) (4.21)

G
2gcD-Pmg gc “pmi

Catégorie C

e Duns et Ros

La corrélation utilise une carte des régimes d'écoulement couvrant I'écoulement en bulles, en
bouchons et en brouillard. 1l y a une transition linéaire entre les régimes de bouchons et de
brouillard. Chaque régime a sa propre corrélation de hold-up. Le hold-up n'est pas modifié par
la déviation.

La friction est calculée avec les propriétés du liquide pour les écoulements en bulles et en
bouchons, et les propriétés du gaz pour le brouillard.

(%) f = Lot (4.22)

az 2:D
o Beggs et Brill

suivent a nouveau la méthodologie décrite par Brown. Cette corrélation est unigue en ce sens
gu'elle est basée sur une carte des régimes d'écoulement pour I'écoulement horizontal, a partir
de laquelle un régime est d'abord déterminé comme si I'écoulement était horizontal. Un hold-
up horizontal est ensuite calculé par des corrélations. Enfin, ce hold-up est corrigé pour I'angle
de déviation réel (BSEE, 2020).

La corrélation de Beggs et Brill modélise I'écoulement ascendant et descendant. Elle est donc
recommandée pour toutes les applications de pipelines. Cependant, comme elle n'a pas été
dérivée pour I'écoulement vertical, elle doit étre utilisée avec prudence dans les puits verticaux.

Les calculs de friction dans Beggs et Brill utilisent un facteur de friction interne pour conduite
lisse biphasique. On peut s'attendre a ce qu'il sous-estime la friction dans les conduites
rugueuses.
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Le gradient de pression de friction est :

dp 2 fppnsVm?
(E) f=2 423)

ou, f; est déterminer a partir de I’abaque de Moody
4.3 Systéme de gaz lift

Pour concevoir un systeme de gaz lift dans un puits, il est essentiel de déterminer les
parametres suivants :

o Le débit volumétrique du gaz d’injection (Q4) et la pression de fonctionnement

d’injection en surface (Ps).

o L'emplacement des vannes de déchargement et de la vanne de fonctionnement, ainsi
que le point d'injection le plus profond (BSEE, 2020).

4.3.1 Débit de gaz d’injection

La quantité de gaz injectée dans le tubing de production dépend principalement du débit de
liquide de production souhaité et du rapport gaz-liquide de formation. Le débit volumétrique

d’injection de gaz en conditions de surface peut €tre déterminé comme suit :
Q3 = (TGOR - GORE)Qy, (4.24)
Avec,
Q3: Le débit d’injection de gaz en conditions de surface (scf/jr)
Q,. : le débit de liquide souhaité (scf/jr)
TGOR : le rapport total gaz-huile dans le tubing au-dessus du point d’injection (scf/stb)

GOREF : le rapport gaz-huile des fluides de formation en-dessous du point d’injection
(scf/stb).

Il est nécessaire de prendre en compte 1’effet de la température qui varie entre la surface et les
conditions de profondeur de la vanne. Le facteur de correction de température est donné par :

TCF = 0,0544./y,T,q (4.25)
Avec,
Yg - ladensité du gaz
T,q: la temperature a la profondeur de la vanne (R°) (Pipesim Guide, 2018).

Donc le débit volumétrique d’injection de gaz a la profondeur de la vanne est calculé comme
suit :
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Qs = Q5 X TCF (4.26)
4.3.2 Pression d’injection du gaz
La pression d’injection du c6té de tubing a la profondeur de la vanne peut étre exprimée
comme suit :
F., = Py, + AR, (4.27)
Ou,
P, : La pression du casing a la profondeur de la vanne(psi)
AP,: la différence de pression a travers la vanne (psi).
La détermination précise de la pression d’injection en surface P, est effectuée en utilisant
I’équation suivante :
P.s =Py X ¢ 001875 (4.28)
Avec,
P, ,,: Pression dans le casing a la profondeur D, (ft) de la vanne (psi)
P, s : Pression dans le casing en surface (psi)
¥g4- correspond a la densité du gaz
z : le facteur de compressibilité moyen du gaz
T : la température moyenne (°R).
4.4 Systeme de pompage par pompe électrique submersible

Pour concevoir un systeme de pompage efficace, il est crucial de déterminer les
parameétres suivants :
e La profondeur d'immersion de la pompe.
e La hauteur manométrique totale.
e Lenombre d'étages nécessaires.
e Lapuissance a fournir (Pipesim Guide, 2018).

4.4.1 Profondeur de la pompe

La pression générée par la pompe, AP,,mpe, cOrrespond a la différence de pression entre
la sortie de la pompe P, et son point d'aspiration P;
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APyompe = P — Py (4.29)

La pression de decharge de la pompe, P, ,vise a surmonter la pression de téte de puits P, la
perte de pression a I’intérieur du tubing de la pompe jusqu’a la surface (APf)pompe—surface » €t

la pression hydrostatique depuis la profondeur de la pompe (h) jusqu’a la surface.
Py = ow + (APf)pompe—surface + pfgh (4-30)
4.4.2 Sélection de la pompe

Les fabricants fournissent des courbes de performance spécifiques a chaque série de
pompes. Pour choisir une pompe immergée (ESP), il est crucial de disposer des informations
sur son diameétre externe ainsi que sur sa capacité a générer une pression de refoulement
spécifiée.

La hauteur manomeétrique totale est définie comme suit :
Pa=Pi
Prg

HMT = =h+ hf.tubing + hf.écoulement + hwn + hséparateur (4.31)

Avec, h : hauteur géométrique
h tubing : la perte de charge par frottement a I’intérieur du tubin

R écoutement - L@ perte de charge causée par le frottement a l'intérieur de la ligne

d’écoulement.
h,,n : La charge de téte de puits.
hséparatewr - L@ charge dans le séparateur.

En se basant sur le débit souhaité et le diamétre externe de la pompe, ainsi qu'en utilisant les
courbes de performance fournies par les fabricants, on peut déterminer la hauteur manométrique
par étage de la pompe. Cela permet de calculer le nombre d'étages nécessaires a l'aide de la
formule suivante (Pipesim Guide, 2018).

HMT
Nétage = hetage (4.32)
La puissance de la pompe est donnée par :
P =P, étage X Nétage (4.33)
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Conclusion

Dans ce chapitre, diverses approches mathématiques employées pour évaluer la
performance des puits de pétrole ont été présentées, notamment 1’analyse nodale, les courbes
de performance IPR et VLP, ainsi que les différentes corrélations dédiées a la prédiction du
comportement des fluides dans le tubing. Ces méthodes seront utilisées dans la suite de I’étude.
De plus, les équations de base pour le calcul des systémes de gaz lift et des pompes ESP ont été
introduites.

Pour la suite de cette étude, le logiciel de calcul PIPESIM sera utilisé pour modéliser le puits et
établir les calculs du systéme en appliquant les équations préalablement intégrées afin de
permettre une meilleure compréhension des performances futures du puits et facilitera le choix
de la méthode d'amélioration du rendement la plus appropriée.
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5 Simulation via le simulateur Pipesim -Discussion des résultats

Introduction

Dans le domaine de I’ingénierie pétroliére, la conception de puits et de pipelines pour
garantir le transport sdr et economique des fluides produits vers les installations de traitement en
aval constitue un défi majeur.

La modélisation précise de ces systémes repose sur trois domaines scientifiques essentiels :
1’écoulement multiphasique, le transfert de chaleur et le comportement des fluides. Pour répondre
a ces besoins, les ingénieurs disposent d’outils sophistiqués comme le simulateur Pipesim,
développé par SLB (ex : Schlumberger). Ce logiciel de simulation offre des capacités de
modélisations avancées, permettant d’aborder efficacement ces aspects cruciaux et d’optimiser

la conception et I’exploitation des systémes de production
5.1 Présentation du logiciel

Le simulateur Pipesim est reconnu pour ses fonctionnalités avancées en modélisation

d’écoulement multiphasique en régime permanent.

Il intégre trois domaines clés : 1’écoulement multiphasique, le transfert de chaleur et le
comportement des fluides. Depuis plus de 30 ans, Pipesim évolue constamment en intégrant les

derniéres avancées scientifiques et technologiques de 1’industrie pétroliére et gazicre.

Ce logiciel est particulierement apprécié pour sa capacité a réaliser des analyses de sensibilité
complétes du systéme hydraulique, facilitant ainsi la construction rapide de modéles de puits
grace a des interfaces graphiques interactives et des modéles prédéfinis.

Pipesim présente plusieurs avantages dont on cite :
e Analyse compléte de la sensibilité du systéme hydraulique.

e Facilité de création rapide de modeéles de puits grace a des schémas graphiques
interactifs et des modeéles préetablis.

e Simplification de la transition entre les configurations centrées sur le puits et celles
sur le réseau grace a un environnement de travail convivial.

e Optimisation de la conception et de I’exploitation en traitant les problémes
potentiels liés a I’écoulement dans tout le systéme de production.
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©

= Save

Network
'-/ Save as

#8 Open }- }-
H
K close New Existing
New
Well
Create/open a well centric workspace
s Click rkspace
f ﬁ‘ Chick i workspace
New Existing

License information

Figure 5-1 : Interface du logiciel
5.2 Mode de création d’un puits

Pour modéliser un puits avec PIPESIM, la premiére étape consiste a utiliser le mode
”Well construction”. Cette étape implique d’intégrer les données de complétion du puits, les
propriétés du réservoir et les caractéristiques du fluide, pour garantir la précision du modeéle et
faciliter les analyses et la gestion du puits.
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Network
}- }_ Create/open a network centric workspace
Chick W' to ¢ te a CW space
=
New bBxsting
Well

Create/open a well centric workspace
Chck ‘New' to create a well centnc workspace
f ﬁ‘ Clhick "Basting’ to open a well centric workspace

New Existing

Figure 5-2 : Création du puits HRM22
5.2.1 Tubages

Apreés la création d’un nouveau puits, il faut entrer les données de celui-ci en utilisant la
fenétre "Tubulars”. On peut y ajouter les casings et les tubings pour élaborer le schéma adéquat
de notre puits.

General 'Deviat'ion survey Heat transfer | Tubulars Downhole equipment :Arfiﬁcial lift Completions ' Surféce equipment

Dimension option: @ OD () Wall thickness
~ ) CASINGS/LINERS

Section type Name From MD To MD D '.OD Roughness 1
4 'm *im ~|{m *im ~ |in v 4
1 |Casing - Casing 0 577 0451485 0.473075 10.001 '
2 |Casing - | Casing 1 0 1625 103189986  |0.339725 10.001
3 |Casing + | Casing 2 0 12148 10.224155 10.244475 10.001
4_|Casing - | Casing 3 0 122795 015748 101778 10.001
5 |Liner + | Casing 4 1886 2280 10.09957 0.1143 0.001
+
~) TUBINGS
Name To MD EID OoD vRoughness
» m - |{m - {m - |in " |
1 | Tubing 1872.74 0073025 0.1143 10.001
+

Figure 5-3 : Insertion des données relatives aux casings et tubings de puits HRM22
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5.2.2 Equipement de fond

Dans I’onglet “Downhole Equipment”, un packer est inséré pour isoler certaines zones
du puits, améliorer le contrdle de la production et assurer la sécurité des opérations. Une fois le
packer en place, d’autres équipements de fond peuvent étre ajustés pour optimiser la production
et la performance du puits.

General | Deviation survey | Heat transfer | Tubulars | Downhole equipment | Artificial lift | Completions | Surface equipment

Equipment Name Active MD
= E
1| Packer " [Pk v [1855.29 |
S
PACKER
Name: Pk
Active: V]
Measured depth: |1855.29 m

Figure 5-4 : Insertion du Packer

5.2.3 Réservoirs

Les informations concernant D’intervalle de perforation prennent en compte les
caractéristiques essentielles du réservoir, notamment sa pression, sa température et son indice
de productivité (tableau 5.1). Ces données sont indispensables pour déterminer la relation
d’écoulement entrant (IPR) du réservoir. Elles sont présentées dans 1’onglet "Completions” de

PIPESIM.
Tableau 5.1 : Données PVT

Pression de fond | Température de | Indice de productivité | Intervalle de perforation
de puits (bar) réservoir (C) ( m3 > (m)
jr.bar
272 80,63 0,37 2202-2206
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General | Deviation survey | Heat transfer | Tubulars | Downhole equipment | Artificial lift | Completions | Surface equipment

A COMPLETIONS

Name Geometry pro.. Fluidentry  Top MD MigdleMD  BottomMD  Type Active [PR model
4 it *im ‘ft
1 ~_: Cpl Vertical * |Single point *[////////. 224 [///////7 Perforation J [ Well Pt

£ 3

Reservolr | Sand | Fluid model

Reservoir pressure: 2722284 bara
Reservoir temperature 8063 degC

IPR basis: * Liqud Gas
Productivity index: 037 sm3/{d.bar)

Use Vogel below bubble point: v/
Vogel water cut correction

Use test data

Pwf (psia)

Q(STB/d)

Figure 5-5 : Insertion des données PVT dans la commande completion”

Une fois que I’intervalle de perforation est défini, nous obtenons le schéma complet de notre
puits d’étude (figure 5-6).
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-1 | -
o No surface
=== _| equipment found
) {Tubing flow from Cpl
Casing
1893ft
Casing 1
Pk
R
Tubing
R0B7 R .
bla4ft
Casing 2
Cpl
70476 Casing 3
131 Casing 4
4R
40f

Figure 5-6 : Schéma du puits donné par Pipesim
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5.2.4 Modélisation des fluides de gisement

Dans I’onglet ”Fluid Model” de PIPESIM, les trois phases principales des fluides - huile,
gaz et eau - sont soigneusement représentés.

Pour estimer la répartition de chaque phase dans les conditions du réservoir, les caractéristiques
specifiques des hydrocarbures sont déterminées a partir de données de laboratoire. Un aspect
important dans cette modélisation est le rapport gaz/huile en solution, qui exerce une influence
significative sur le comportement global des phases. Afin d’améliorer la précision des calculs,
des fractions de contaminant sont également prises en compte.

Tableau 5.2 : Propriétés de fluide

Données Valeurs Unité
Water cut 15 %
GOR 944 m3/m?3
Densité de gaz 0,67
Densité de ’eau API 1,27
39 dAPI

Tableau 5.3 : Fraction des contaminants

CO2 0,22

N2 0,54
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&

FLUID
Name: BOFluid 2 Save as template

Description:

Properties | Viscosity | Calibration | Thermal

STOCK TANK PROPERTIES CONTAMINANT MOLE FRACTIONS
Watercut *$115 % - €02 fraction: 0.22
GOR * 5 15300.167 SCF/STB v | H2S fraction: 0
Gas specific gravity: 067 N2 fraction: 0.54
Water specific gravity: 1.276 H2 fraction: 0
APl *$139 dAPI * | CO fraction: 0
[ pipesim

Figure 5-7 Insertion des données de fluide

©  Close

Dans I’onglet ”Calibration”, les données relatives au rapport gaz-huile (GOR), a la pression et
a la température au point de bulle, obtenues lors des tests de laboratoire, sont utilisées pour

ajuster les parameétres du modéle de fluide (tableau 5.4).

Tableau 5.4 : Données de fluide au point de bulle

GOR Pression de bulle Température de bulle
(m3/m?3) (bar) (©)
823 180 81,2
& g x
FLUID
Name: BOFluid 2 Save as template
Description:

Properties | Viscosity | Calibration | Thermal

Calibration Pressure Tempetature Correlation

Above BP OFVF °3 psia * degf * Vasquez & Beggs
AtBP Sat. Gas: 823 sm3/sm3 - |180 bara 1812 degC - |Lasater

OFVE - psia * degF - |Standing

Live oil viscosity: P . psia - degfF *|Chew & Connally -
At or Below BP -

Gas viscosity: P v psia * degf - leeetal

GasZ: psia - degF *|Standing
[ ripesim @ Cose

Figure 5-8 : Insertion des données au point de bulle
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5.3 Evaluation de 'IPR (Inflow Performance Relationship)

Une fois toutes les données collectées et intégrées dans PIPESIM, 1’évaluation de I’'TPR
devient importante. Cette étape permet de simuler la relation entre la pression de fond de puits
et le débit entrant dans le puits. La courbe IPR ainsi obtenue offre une compréhension visuelle
de la performance du puits dans différentes conditions.

Pwf (bara)

50 55

5
o
=
w

0 5 10 15 20 25 30 35
Q (sm3/d)

Figure 5-9 : Courbe IPR du puits HRM22
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Tableau 5.5 : Variation de débit de production en fonction de la pression de réservoir

Q(m%j) |Pwf(Bar) |Q (M%) |Pwf(Bar) |Q(m%j) |Pwf (Bar)
0.0000 272,2284 29,4668 178,1334 48,2369 84,0384
2,0294 266,6934 30,8670 172,5984 49,0079 78,5034
4,0218 261,1584 32,2302 167,0635 49,7419 72,9685
5,9772 255,6234 33,5564 161,5285 50,4389 67.4335
7,8956 250,0884 34,8456 155,9935 51,0989 61,8985
9,7770 2445534 36,0978 150,4585 51,7218 56,3635
11,6214 239,0184 37,3129 144,9235 52,3078 50,8285
13,4288 233,4834 38,4911 139,3885 52,8567 45,2935
15,1991 227,9484 39,6322 133,8535 53,3686 39,7585
16,9325 222,4134 40,7363 128,3185 53,8435 34,2235
18,6288 | 216,8784 41,8035 122,7835 54,2814 28,6885
20,2881 211,3434 42,8336 117,2485 54,6823 23,1535
21,9104 205,8084 43,8266 111,7135 55,0462 17,6185
23,4957 200,2734 44,7827 106,1785 55,3730 12,0835
25,0440 194,7384 45,7018 100,6435 55,6629 6,5485
26,5553 189,2034 46,5838 95,1084 55,9157 1,0135
28,0295 183,6684 47,4289 89,5734

5.3.1 Sélection du modele de corrélation

Le choix du modeéle de corrélation revét une importance capitale pour garantir
I’exactitude des simulations. Les modeéles de corrélation déterminent la maniére dont les
différentes propriétés du réservoir et du fluide sont interprétées et utilisées dans les calculs de
simulation. Ils peuvent varier en fonction des conditions spécifiques du réservoir et des
caractéristiques du fluide. Ain- si, sélectionner le modéle de corrélation le plus approprié est
essentiel pour obtenir des resultats précis et fiables lors de la modélisation des puits.

Tableau 5.6 : Débits de production

Débit d’huile (m¥/m®) | 13,8
Débit d’eau (m*/m°) 02,4
Débit de gaz (m*m?®) | 13028
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Tableau 5.7 : Données disponibles sur la pression et la température dans le puits

Profondeur Pression Température
(m) (bar) ©)
Téte de puits 0 22 35
Fond de puits 2204,00 273,00 80,63
B survey data 0 X
Name: HRM
Type: °) Well Flowline
Date/Time: 30/03/2024 10:56 Y
Oil flowrate: 13.8 sm3/d
Water flowrate: 2.44 sm3/d v
Gas flowrate: 13028 sm3/d
GOR: 944,058 sm3/sm3
Watercut: 15.02463 %
A COMMENTS
Survey comments:
A | PROFILE DATA
Fluid phases: (® 2-phase 3-phase
Measured depth Pressure Temperature  'Liquid holdup Gas holdup
a4 m * |bara * |degC *|% v |%
Jacdey| O = EL
2 |2204 [ 272.2284 8064
Lt
[ pipEsiM @ | Jox | X cancel

Figure 5-10 : Insertion des données dans Survey Catalog

L’outil "Data comparaison” est initi¢ en choisissant la pression en téte de puits comme variable
a évaluer. Les données spécifiques au puits, telles que le GOR, le watercut, la pression au fond
et en téte de puits, sont ensuite incluses. Les formules de calcul et les données recueillies dans

le ”Survey Catalog” sont également sélectionnées.
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Les résultats des calculs sont résumés dans le tableau 5.8 ci-dessous, affichant les estimations
de pression le long de la profondeur du puits fournies par chague modéle de corrélation

Tableau 5.8 : Evolution de la pression en fonction de la profondeur du puits selon les
différentes corrélations de calcul employées.

Corrélation Beggset | Duns et Ros Gray Hagedorn et | Orkizewski
brill brown
Elévation Pression Pression Pression Pression Pression
(m) (bar) (bar) (bar) (bar) (bar)

2200,00 273,2285 273,2285 273,2285 273,2285 273,2285

-2200,00 260,0235 259,6242 153,4782 142,6789 172,4975

-2200,00 179,5640 210,2497 152,467 141,9706 170,4852

-2190,80 171,2065 157,6871 145,6206 138,7203 165,0493

-1886,00 148,8102 139,7468 135,4702 132,7063 139,4063

-1886,00 148,2104 138,0764 135,0025 131,1043 138,3027

-1872,74 143,5684 136,4159 134,5803 130,5476 137,1560

-1872,74 143,0210 133,5705 133,4762 130,6725 135,1679

-1796,20 138,4908 130,7195 117,3671 129,4602 134,7056

-1491,40 117,3247 118,7463 111,3605 110,3641 112,0185

-1186,60 97,8430 91,74610 90,1062 90,1798 89,5097
-881,80 81,7156 82,05040 80,7618 79,6017 73,4811
-577,00 69,2794 68,09250 69,5379 65,4802 63,7615
-304,80 55,7914 56,47910 55,1974 53,0614 40,2822

0,00 20,0021 20,01700 20,9473 21,3502 20,0050
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Data matching : Well  Data matching

Elevation (rm)
& -

60 80 100 120 140 160 180 200 20 240 260

Pressure (bara)
Figure 5-11 : Les différentes corrélations de calcul des pertes de charge le long des puits

e Calcul d’erreurs

Le tableau 5.9 présente le calcul de I'erreur entre la pression en téte mesurée in situ et celle
calculée via Pipesim avec différentes corrélations.

Tableau 5.9 Calcul d’erreurs

Beggs et | Duns et Hagedorn

Gra Orkizewski
brill Ros y et brown

Pression en téte

) 22 22 22 22 22
mesurée (bar)

Pression en téte

) 20,0021 20,0170( 20,9473| 21,3502 20,0050
calculée (bar)

Erreur(%) 09,0810 09,0136| 04,785 02,9536 09,0681

e Interprétation des résultats

Pour notre puits HRM22, le modele de Hagedorn Brown affiche la plus faible valeur d’erreur

et une pression en téte de puits proche de celle mesurée. Cela démontre qu’il fournit une
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meilleure prédiction du comportement d’écoulement. Par conséquent, il sera sélectionné

comme corrélation d’écoulement dans 1’onglet ”Simulation Settings” (figure 5-12).

&

Flow correlations

Heat transfer

%) Use global () Use local

VERTICAL FLOW (MULTIPHASE)

Source; Baker Jardine

Correlation: | Hagedom & Brown

Friction factor; ' 1

Holdup factor: 1

Erosion | Corrosion

Environmental | Output variables

0 X

Figure 5-12 : Choix de corrélation pour le calcul des pertes de charge dans le tubing

5.4 Analyse nodale

On procede a une analyse nodale du systéme afin d’évaluer I’efficacité de 1’écoulement

sortant du puits. Cette analyse est initiée en langant la fonction ”Ana- lyse Nodale” dans I’onglet

”Accueil”, en prenant comme référence le fond de puits, qui représente le point de nceud. On

précise alors la pression a I’entrée du puits ainsi que le débit de production ( Figure 5-13).

Well - Nodal analysis

Nodal analysis | System results | Profile results

GENERAL

Branch start. | Well - Reservoir
Nodal point: | Well.NA

Branch end: Well - Wellhead

Outlet pressure: |22

INLET CONDITIONS
Override phase ratios: [ ]
Inflow Pressure
bara
| 1 |cpt [272.2284

INFLOW SENSITIVITY

10\}([!15 Win -

0

[ PiPESIM

Temperature Fluid

- |degC

80.63 BOFluid 2

OUTFLOW SENSITIVITY
System Data

Outlet pressure

Range...
psia

Figure 5-13

PLOT OPTIONS

Maximum outflow liquid rate ~ :
Max. outflow pressure:

Inflow points:

Outflow points: 30
Limit inflow curves:

Limit outflow curves: v

: Analyse nodale

Reset boundary conditions

@ [Zdo=|
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e Point de fonctionnement ( Courbes IPR et VLP)

260
240
220
200
180
160
140
120
100
80

60

40

20

Pressure at nodal analysis point (bara)

0 10 20 30 40 50 60
Stock-tank liquid at nodal point (sm3/d)

w— |nflow: w— Qutflow: O Operating Points

Figure 5-14 : Point de fonctionnement (courbes IPR et VLP)

Apres avoir effectué une simulation de puits de I’étude a 1’aide de logiciel ’Pipesim”, nous
avons obtenu un débit de fonctionnement de 15,09 m3/jour, ce qui est assez proche du débit
mesuré de 13,8 m® /jour (Figure 5.14).

Il est important de noter que le puits a la capacité de produire un débit maximal pouvant
atteindre 67,87 m?/jour, comme le montre I’intersection entre la courbe bleue représentant la
courbe des IPR et I’axe des abscisses.

En évaluant maintenant la performance future du puits a I’aide d’une analyse nodale, nous avons
pris en compte une sensibilité au water-cut qui est le facteur probleme de notre étude variant de
15 a 35%. Le tableau ci-dessous illustre les débits de production calculés pour ces différentes
valeurs de water-cut cibles. Les courbes de performance du puits correspondantes sont
présentées dans la figure 5-15 pour illustrer les différentes variations.

Tableau 5.10 : Tableau des valeurs de water-cut et débits de production correspondants

Water-cut (%) | Débit de production (m%/jour)

15 15,0911
25 7,3425
35 0,0000
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260 |
20 T NS
220 |
200
180 |
160 |
140
120 |
100 |
80 |

Pressure at nodal analysis point (bara)

40 |
20 |

0 10 20 30 40 50 60
Stock-tank liquid at nodal point (sm3/d)

s Inflow: WCUT=15 % Inflow: WCUT=25% = Inflow: WCUT=35 %
Outflow: © Operating Points

Figure 5-15 : Sensibilité du systeme de production au water cut

Lorsque le water-cut atteint 25%, les opérations d’extraction sont significativement
impactées. La pression disponible pour extraire le pétrole diminue, rendant I’extraction plus
difficile et nécessitant plus d’efforts pour maintenir le débit. A ce niveau, la production chute a
la moitié de son niveau actuel, soit 7,3425 m3/jour. Le mélange d’eau et de pétrole modifie les
caractéristiques de flux dans les tuyaux, augmentant la friction et les pertes de charge, ce qui
complique le controle du processus d’extraction et réduit son efficacité globale. Ces facteurs
combinés entrainent une diminution notable de la production de pétrole et augmentent les colts
opérationnels.
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A un water-cut de 35%, ’opération d’extraction devient pratiquement impossible. Le systéme
de production cesse de fonctionner efficacement car la pro- portion d’eau est trop élevée pour
que le puits puisse maintenir un débit de production viable. A ce stade, le débit de production

descend a zéro, marquant I’absence totale de tout point de fonctionnement donc le puits devient
non eruptif.

5.5 Optimisation de la production par le gaz lift

Cette étape tient compte de la variation de la pression d’injection en surface. Dans le
mode d’analyse "Réponse au levage par gaz”, les conditions limites relatives aux parametres
du puits sont intégrées. On évalue la sensibilité au débit d’injection sur une plage allant de 0,01
a 0,5 (mmscf/jr), tandis que la pression d’injection en surface doit surpasser la pression a la téte
de puits, initialement fixée a 500 psi.

K o ox

Name: Well - Gas lift response
Description: Gas lift response

Gas lift response | Gas lift response results

BOUNDARY CONDITIONS SENSITIVITY DATA
Branch end: Well - Wellhead Gas lft data = Gas lift data
Biodiction‘outlet pressire-i$8/22 bara Surface injection rate v Surface injection pressure
Reservoir pressure: 272 bara
Reservoir temperature: 80.63 degC Range... Range...
GOR: 988 sm3/sm3 » mmscf/d psia
Watercut: 15 % 1 /001 1 | 600

2o 2
INJECTION PARAMETERS 3 021 3
Surface injection temperature: | 131 degF 4 031
Gas specific gravity: 067 5 |041

6 (05

CALCULATION OPTIONS [7 |
Injection gradient: Include friction losses g
DEPTH CONTROL 9
Gas injection depth: Optimum depth 40
Maximum injection TVD: 1854.96 m
Minimum valve injection DP: 10.34214 bar

° Reset boundary conditions

Run Stop

[ riresim @ |  Close

Figure 5-16 : Réponse de systeme de production au gaz lift

Aprés avoir inséré les données nécessaires et exploré plusieurs scénarios en modifiant les débits
et les pressions d'injection de gaz, nous avons obtenu, pour chaque scénario, différentes
profondeurs d'injection. Pour chaque combinaison de profondeur, pression et debit d'injection,
nous avons déterminé un débit de production correspondant.
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e Pour une pression d’injection de 500 Psi

Apres avoir fixé la pression a 550 psi, et aprés avoir varié les débits d'injection de gaz, nous
obtenons les résultats concernant la profondeur d’injection des gaz (a droite) et les débits de
production d’huile(a gauche), comme illustré dans la figure 5-17.

Well - Gas lift response

s — - x

22.7
22.2
21.7
21.2
20.7
20.2
19.7
19.2
18.7
18.2
17.7
17.2

Liquid production rate (sm3/d)

16.7
16.2
15.7
15.2

-
~
-~
N

i
w
n2aful 3sad.

.
>

(w) Jusod wo

0.1 0.2

03

Gas injection rate (mmscf/d)

0.4 05

il Liquid production rate : CHP =500 psia === Deepest injection point : CHP=500 psia

Figure 5-17 : Evolution de la profondeur du point d’injection et du débit de production en
fonction du débit d’injection pour une pression de 500 psi

Les résultats du graphique illustré dans la figure 5-17 sont résumés dans le tableau5.11.

Tableau. 5.11 : Le débit de production et la profondeur maximale du point d’injection
maximale pour une pression d’injection de 500 psi

Débit d’injection |Q (m?jr)| DIP (m)
(mmscf/jr)
0,01 15,00280 | 170,6514
0,11 16,17230| 170,6514
0,21 17,10174| 170,6514
0,31 22,65071 | 171,2352
0,41 22,78877 | 176,7352
0,50 23,15680 | 179,7771
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e Pour une pression de 650 psi

Apres avoir fixé la pression a 650 psi, et apres avoir varié les débits d'injection de gaz, nous
obtenons les résultats concernant la profondeur d’injection de gaz (a droite) et les debits de
production d’huile(a gauche), comme illustré dans la figure 5-18.

304

29.3

28.2

27.1

26

249

Liquid production rate (sm3/d)

238

22.7

216

Figure 5-18 : Evolution de la profondeur du point d’injection et du débit de production en

Les résultats du graphique illustré dans la figure 5-18 sont résumés dans le tableau 5.12 .

Tableau 5.12 : Le débit de production et la profondeur maximale du point d’injection

Well - Gas lift response

0.1 0.2

03

Gas injection rate (mmscf/d)

e Liquid production rate : CHP=650 psia == Deepest injection point : CHP=650 psia

fonction du débit d’injection pour une pression de 650 psi

maximale pour une pression d’injection de 650 psi

Débit d’injection |Q (m¥jr) |DIP (m)
(mmscf/jr)
0,01 20,73150 | 1055,493
0,11 23,05236 | 1061,577
0,21 25,11474 | 1067,661
0,31 27,10571 | 1070,703
0,41 28,92664 | 1076,787
0,50 30,68751 | 1079,829

Q
&
o
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e Pour une pression de 800 psi

Apres avoir fixé la pression a 800 psi, et aprés avoir varié les débits d'injection de gaz, nous
obtenons les résultats concernant la profondeur d’injection de gaz (a droite) et les debits de
production d’huile(a gauche), comme illustré dans la figure 5-19.

458
239
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431
424
418
404
39.5
386
37.7
36.8
359

Liquid production rate (sm3/d)

35
341
33.2
323

Well - Gas lift response

0.1 0.2

—te. Liquind production rate : CHP =800 psia =——@-— Deepest injection point : CHP=800 psia

03
Gas injection rate (mmscf/d)

0s

(w) ujod von#fw 15adoag

Figure 5-19 : Evolution de la profondeur du point d’injection et du débit de production en

fonction du débit d’injection pour une pression de 800 psi

Les résultats du graphique illustré dans la figure 5-19 sont réesumés dans le tableau 5.13 ci-

dessous.

Tableau 5.13 : Le débit de production et la profondeur maximale du point d’injection maximale

pour une pression d’injection de 800 psi

Débit d’injection Q DIP
(mmscf/jr) (m3jr) (m)

0,01 32,03422 | 1854,212

0,11 35,88433 | 1854,212

0,21 39,08883 | 1854,212

0,31 42,13483 | 1854,212

0,41 44,38977 | 1854,212

0,50 46,22123 | 1854,212
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e Interprétation des résultats

En ajustant a la fois le débit et la pression d’injection, le débit de production commence a
augmenter, permettant ainsi d’atteindre des profondeurs d’injection de gaz plus importantes.
Cependant, certaines configurations de profondeur d’injection sont plus avantageuses que
d’autres. Il est crucial de positionner le point d’injection au plus pres du packer, au fond du
puits, afin de permettre au systéme de gas lift de s’adapter efficacement a 1’évolution future du
puits et d’assurer un transfert optimal du gaz vers la zone de production. Parmi les différents
pressions, la configuration la plus avantageuse est celle qui nécessite le débit d’injection le plus

bas tout en plagant le point d’injection le plus profondément possible.

Selon les résultats obtenus, la profondeur optimale du point d’injection, ou ce qu’on appelle le
”deepest injection point”, se stabilise pres du packer lorsque la pression d’injection atteint 800
psi a une profondeur de 1854,212 métres. Cette configuration permet d’atteindre un débit de
production de 35,884 m?3/jour, soit 2,6 fois la production actuelle, avec un débit optimal

d’injection de 0,11 mmscf/jour.
5.6 Optimisation de la production par la pompe ESP

Le mode "ESP Design” est activé depuis 1’onglet "Home”. Les données spécifiques au
puits sont préalablement intégrées, incluant la pression souhaitée en téte de puits, le débit de
production désiré et la pression de réservoir. Pour le watercut, nous utilisons la valeur la plus
basse prévue, soit 35%, afin d’évaluer le systeme dans les conditions les plus défavorables.
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'ﬁ) ESP design

Mame: 2
Description: |Sinale pump selection

ESP design

-~ BOUNMNDARY CONDITIONS

Branch end: Well - Wellhead

Cutlet pressure: 219.083 psia -
Reservaoir pressure: 3953.004 psia -
Reservoir temperature: 177.134 degF -
GOR: 5300.167 SCF/STB -
Watercut: 35 %o -

-~ DESIGN PARAMETERS

Design production rate: sm3,/d -
Design option: Add a new ESP

Pump depth: 514416 ft -
Design frequency: 70O Hz -
Gas separator present: |:|

-~ PUMP SELECTIOMN

0 Specify required fields to select pump

Run Stop

[ PiPESIM

Figure 5-20 : Insertion des parametres de simulation de la pompe ESP

Le catalogue (figure 5-21) des pompes ESP de PIPESIM permet de choisir des pompes dont le
débit de production requis se trouve dans leur plage de performance optimale.
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u ESP catalog o |
Casing ID: 6.2 in
Equipment clearance: 0.5 in
Design frequency: 70 Hz
Design flowrate: 45 sm3/d
Intake liquid rate: 78.79321 bbl/d
Intake total rate: 150.2288 bbl/d
Show recommended pumps: |V
Manufacturer Model Series Min. flowrate Max. flowrate Efficiency at d...
m3/d - m3/d -1% =
ul = 'l = = 1
|t [REDA MT2A-20 272 | 17.99652 29.99423 151.4958 ]
i 2 |Novomet N217(110-330... 2 (272) 16.69367 28.7767 48.67641
| 3 | Novomet NFV(130-250)H 5 (362) 17.96557 29.88962 42.83287
4 | Novomet NAV(130-250)H 2A (272) 17.96557 29.88962 42.42306
S [ODI w2z 45 0 58.06534 40.95538
| 6 | Novomet NFO150 5 (362) 11.92405 29.88962 32.53801
| 7 | Novomet NFV150 5 (362) 17.96557 29.88962 32.36237
| 8 | Novomet NFV110 5 (362) 11.92405 23.8481 32.13449
|9 |ODI w3 45 0 87.90408 29.24763
| 10 | Novomet NDV150 4 (338) 17.96557 3593113 28.93298
L1l | ESP TD280 400 15.89873 7949365 28.45438
2 ESP TD150 400 12.71898 4451645 25.99769
| 13 | Alkhorayef WD-150 400 14.30886 4451645 25.99302
| 14 | ODI W5 45 o 130.6462 25.67846
15 | ALNAS ANAS18 92 14.46784 36.09012 2542722
| 16 | ALNAS ANMS510 92 14.46784 36.09012 2542722
3 PipEsim @ | ok || X cancel

Figure 5-21 : ESP Catalog
La pompe REDA

conséquent, c’est celle qui sera sélectionnée pour le systéme.

MT2A offre le meilleur rendement parmi les pompes proposées. Par

5.7 Réponse de systeme de production

En réalisant une analyse de réponse du systéme ESP, la configuration choisie de la pompe
et les nouvelles performances du systéme sont déterminées. Les résultats de la simulation
montrent la réponse du systéme avec un watercut de 35% aprés I’installation de la pompe,
fonctionnant a différentes fréquences électriques. Le puits atteint un débit de 24,1223 m3/jour
a une fréguence de 70 Hz. Le tableau 5.14 résume les résultats des calculs. Les courbes
caractéristiques de la pompe et I’analyse nodale du systéme apres I’installation de la pompe
sont présentées respectivement dans les figures 5-22 et 5-23.
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Tableau. 5.14 Caractéristiques de la pompe REDA MT2A

5.7.1

Donneées Valeurs | Unité
Nombre d’étages 70 -
Vitesse 3500 rpm
Efficacité 51,4958 %
Hauteur manométrique 488,2300| m
Débit produit 25,1223 md/jour

Courbe de performance de la pompe

Apres la sélection de la pompe, une courbe de performance spécifique a cette pompe, en
fonction des conditions du puits étudié, a été établie.

Initial nodal analysis = Catalog performance curve | Catalog variable speed curve
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Figure 5-22 : Réponse du systéme de production a la pompe REDA MT2A
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5.7.2  Performance de puits HRM22 avec la pompe REDA MT2A
5.7.2.1 Point de fonctionnement apreés la mise en place de la pompe

Apreés l'installation de la pompe, une analyse nodale a été effectuée pour déterminer le point de
fonctionnement du systéme de production.

260
240
i \

200
180
160
140
120
100
80
60
40

20

Pressure at nodal analysis point (bara)

0 10 20 30 40 50 60
Stock-tank liquid at nodal point (sm3/d)

— Inflow: —— Qutflow: © Operating Points

Figure 5-23 : Point de fonctionnement apres pres la mise en place de la pompe ESP
5.7.3 Interprétation des résultats

Nous observons une augmentation de la production du puits, atteignant jusqu’a 25,1223
m3/jour. Néanmoins, cette croissance demeure modeste en raison de 1efficacité limitée de la
pompe REDA MT2A dans le systéme de production, évaluée a seulement 51,4958%.

Cette inefficacité découle de plusieurs facteurs, parmi lesquels le GOR (Gas- Oil Ratio) élevée
se démarque, atteignant 944 m3 de gaz par m3 de pétrole. Une telle proportion élevée de gaz
par rapport au pétrole engendre une cavitation excessive dans les pompes, car un GOR élevé
peut :

e Réduire la densité globale du fluide, ce qui diminue la pression de succion de la
pompe et favorise la cavitation.

e Favoriser la formation de bulles de gaz dans le fluide, qui peuvent étre aspirées
dans la pompe.

e Affecter la viscosité du fluide, altérant ainsi la lubrification et le fonctionnement
des composants de la pompe, aggravant les effets de la cavitation.
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Cette valeur ¢levée du GOR est typique des gisements de Hassi R’mel, qui sont principalement
gaziers, expliquant la présence abondante de gaz.

Dans ce chapitre, la modélisation et la simulation numérique du puits HRM22 ont été réalisées
a I’aide de PIPESIM. Ce logiciel a permis de concevoir deux systemes d’amélioration de la
production, a savoir le gaz lift et les pompes électriques submersibles (ESP), dans le puits
étudié, ainsi que d’évaluer leur performance. Le systeme de gaz lift a démontré une efficacité
supérieure, avec une production atteignant pres de trois fois celle initialement enregistrée, per-
mettant ainsi au puits d’atteindre son objectif de débit de production et de se préparer aux
évolutions futures. En revanche, les pompes ESP ont présenté une efficacité moindre et un
rendement moins satisfaisant.
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Conclusion générale

Dans le domaine de la production pétroliére, les entreprises sont confrontées a une multitude
de contraintes diverses. Parmi les défis techniques a relever, I'augmentation du facteur water-
cut, qui designe le taux d'eau produite, est particulierement notable. Cette augmentation est
principalement attribuée aux opérations de dessalage par lavage a I'eau menées sur le puits
HRM22 au fil des années. Par conséquent, il est impératif de trouver des solutions pour
maintenir un niveau de production optimal tout en optimisant les codts et en gérant les risques.

Nous avons tout d'abord présenté une description générale de la zone d'étude ainsi que des
informations générales sur les puits pétroliers.

Ensuite, nous avons examiné le probléme des dépots de sels et proposé des solutions adaptées,
en particulier celles appliquées au puits HRM22. De plus, nous avons étudié différentes options
pour améliorer la production du puits, en soulignant que le systeme de gaz lift et les pompes
électriques submersibles étaient les plus appropriés dans notre contexte.

Nous avons également entrepris la modélisation mathématique du probléme, ce qui nous a
permis de quantifier les phénomeénes physiques en jeu et de concevoir les solutions proposées.

Enfin, grace au logiciel de simulation PIPESIM, nous avons pu résoudre le modéle
mathématique et concevoir différentes solutions pour le puits HRM22. L'étude menée sur le
puits HRM22 a permis de démontrer le potentiel significatif d'amélioration de la production
grace a I'implantation d'un systéme de gaz lift. En effet, cette technologie a permis d'augmenter
le débit de production de pres de 3 fois par rapport a la production initiale, atteignant ainsi
I'objectif fixé et préparant le puits aux évolutions futures. Les simulations réalisées ont
également mis en lumiere I'efficacité moindre des pompes électriques submersibles (ESP) .

D'autre part, il est essentiel de prendre en compte plusieurs aspects pour maintenir le systéme
de production du puits HRM22 dans des conditions optimales :

o Optimisation du débit d'eau injectée en respectant la loi de solubilité du NaCl pour éviter
une injection excessive.

o Optimisation du systeme de gaz lift avec ajustement dynamique du débit de gaz injecté
en fonction de I'évolution du water-cut, visant a maintenir I'efficacité du systéme et a
maximiser la production de pétrole.

o Maintenance et surveillance : Installation recommandée d'un échangeur de chaleur a la
ligne de gaz lift a I'entrée du puits pour prévenir le givrage des conduites et assurer un
traitement efficace du gaz. Création d'une station de récupération de gaz a basse pression
pour éviter le torchage du gaz injecté et réduire les colts associés.

Ces mesures sont essentielles pour optimiser les opérations de production du puits HRM22 ,
minimiser les perturbations et assurer une exploitation efficace et économique.
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Annexes

1.Annexe A :
Well - Gas lift response
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2. Annexe B :

Well - Gas lift response
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3. Annexe C:

Well - Gas lift response
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4, Annexe D :

Well - Gas lift response
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