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Résumé/Abstract/ =il

Résumé

Au début de la durée de vie du puits, les hydrocarbures sont produits par 1’énergie
naturelle du réservoir en utilisant I’un des mécanismes de drainage. Comme toute chose,
cette énergie finira par expirer ne permettant pas d’extraire le reste du combustible fossile
sous la surface. Une des approches utilisées pour améliorer la production est la récupération
assistée également appelée activation des puits.

Ce projet de fin d’étude implique la manipulation du programme de simulation
PIPESIM afin de modéliser le Puits A et converger autant que possible vers la réalité par
le calcul d’erreur. Le défi dans cette thése est de déterminer quelle est la méthode
d’activation des puits le plus optimale entre gaz lift et ESP pour améliorer la performance
du puits et les bénéfices de 1’entreprise. Les critéres de sélection ont été¢ fondés sur des
analyses techniques et économiques.

Abstract

In the beginning of the well life, the hydrocarbons are produced through the natural
energy of the reservoir utilizing one of the drive mechanisms. As all things, this energy
will eventually expire not allowing to extract the rest of the fossil fuel beneath the surface.
One of the approaches used to enhance the production is the assisted recovery also called
artificial lift.

This end of the study project involves the manipulation of the simulation program
PIPESIM in order to model the Well A and converge as much as possible to the reality
through error calculation. The challenge in this thesis is to determine which is the optimal
artificial lift method between the gas lift and ESP to improve the well performance and the
company profits. The criteria of selection were based on technical and economic analyses.
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Introduction générale

Le mix énergétique mondial comprend les secteurs du pétrole, du gaz naturel liquefié
(GNL), du charbon, des énergies renouvelables et de I’électricité. Le domaine de cette
industrie a connu de nombreuses transformations au fil des ans et est prét a subir encore
plus de changements a I’avenir. Il y a cing ans, les combustibles fossiles représentaient
82 % de I’énergie primaire mondiale. Ce chiffre est appelé a diminuer, avec une forte
croissance dans les secteurs du gaz naturel et des énergies renouvelables, en particulier
I’éolien et le solaire. Toutefois, en raison de I’augmentation de la population mondiale et
de la croissance économique, les énergies renouvelables ont du mal a suivre la demande,
ce qui signifie que les combustibles fossiles resteront une source primaire, car la demande
énergétique augmentera de 1 % par an au cours des 20 prochaines années.

En Algérie, apres la nationalisation des hydrocarbures en février 1971, la compagnie
pétroliere nationale SONATRACH, la plus grande entreprise d’Afrique détient environ
80 % de la production totale d’hydrocarbures en Algérie, tandis que les compagnies
pétrolieres internationales (CPI) représentent les 20 % restants.

L’industrie pétroliére est un secteur important qui se divise en trois parties : en amont,
en intermédiaire et en aval. Cette recherche appartient au segment amont ; I’amont est celui
qui est responsable de I’exploration et de la production. L’exploitation des hydrocarbures
est une activité complexe ; une étude approfondie doit étre réalisée tout au long de la vie
du réservoir et du puits afin d’optimiser I’extraction du combustible fossile.

L’objectif de toute entreprise dans le domaine de I’énergie est de maximiser la
quantité de combustible fossile récupérée dans les réservoirs souterrains avec le minimum
de co(t possible tout en étant et en s’assurant de la sécurité des mesures.

La quantité de pétrole et de gaz vendue n’est pas seulement contr6lée par les réserves
en place, de nombreux facteurs manipulent cet aspect comme la récupération et la
rentabilité de I’investissement d’un certain projet ; la condition politique peut également
étre un facteur majeur.

La vie d’un puits commence par le fait que le puits coule naturellement avec la force
du réservoir qui est entrainé par différents mécanismes (water drive, gaz cap, gaz en
solution, expansion de la roche et mélange de ces derniers). Aprés un temps considérable,
I’énergie naturelle finira par se désintégrer, ce qui rendra le puits non coulant.

Tout au long de I’histoire, la recherche a développé des techniques pour prolonger la
durée de vie d’un champ ou d’un puits en particulier. 1l peut s’agir de la stimulation, de la
récupération assistée, de la récupération secondaire et de la récupération finement tertiaire.

Dans cette étude spécifique, la récupération assistée est abordée, également connue
sous le nom de méthodes d’activation des puits. Par conséquent, si les performances du
puits chutent, plusieurs possibilités de récupération artificielle peuvent étre obtenues pour
améliorer la production. Cependant, le dilemme réside dans les nombreuses options
disponibles. Quel est le systeme le plus optimal et le plus efficace a installer dans chaque
puits ?
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Introduction générale

Afin de faire un choix adéquat, un certain nombre d’étapes doivent étre effectuées
comme indiqué dans les chapitres suivants. Pour atteindre cet objectif, I’étude suit le plan
avenir :

e Une premiére partie, théorie et littérature dont le but et de se concentrer sur
les notions de méthodes d'élévation artificielle pour proposer diverses
informations au lecteur et elle compose de ces deux chapitres :

o Le premier chapitre met en évidence les différentes études et articles
qui ont effectué des recherches sur la sélection de méthode
d'activation, I'ESP et les technologies de gaz lift au cours de I'histoire.

o Le deuxieme chapitre définit la signification d’activation des puits et
de ses différentes variétés. Il offre également une connaissance
approfondie des deux méthodes étudiées, le gaz lift et les pompes
électriques immergées.

e Laderniere partie, la partie pratique, est divisée en plusieurs sections :

o Modélisation et performance de puits ou une version virtuelle d’un
puits réel est concue dans le simulateur logiciel PIPESIM pour avoir
un comportement simulateur de la réaliteé.

o Elaboration de I’analyse du cas aprés la chute de pression et
présentation de I’effet des deux techniques sur le puits A.

o Comparaison sur trois niveaux différents pour mettre en évidence
I’approche optimale de récupération assistée.

e Enfin, le travail se termine par une conclusion et des recommandations.
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Chapitre 1:Etat de I'art

1.1 Introduction

L'activation des puits ou la récupération assistée est une méthode qui a été développée
au fil des ans pour valoriser les hydrocarbures et qui est basée sur le principe du levier
d'Archiméde ou I'on applique une petite quantité d'énergie pour en récupérer une quantité
beaucoup plus importante. Comme I'a dit Archiméde : "Donnez-moi un levier assez long
et un point d'appui sur lequel le placer, et je ferai bouger le monde™ [1]

Dans les phrases suivantes, un certain nombre d'articles seront résumés en
paragraphes bien organiseés.

1.2 Choix de la méthode d'activation des puits :

Un article publié en 1981 résume les remarques liminaires des membres du panel lors
d’une discussion de groupe sur la "Sélection de la méthode d'activation des puits ". Il s’agit
d’un document comportant cinq sections, chaque section étant rédigée de fagon
indépendante par un membre du comité.

Les principaux criteres se concluent par les points suivants :

Les considérations relatives au réservoir et au puits qui correspondent ici a la capacité
d'activation des puits et a la productivité du puits sont des facteurs clés. Les facteurs les
plus importants a prendre en considération sont la pression des réservoirs et la productivité
des puits, en plus de certaines considérations environnementales et géographiques qui
peuvent étre des questions primordiales.

Un autre facteur dont il faut tenir en compte est le rendement a long terme du
réservoir. Deux approches sont utilisées dans le passé, qui étaient considérées comme
erronées et extrémes. La mauvaise hypothese est d'installer des outils tres durables pour
toute la durée de vie du puits. En conséquence, I'équipement peut avoir fonctionné a un
rendement insuffisant en raison d'une sous-charge sur une partie importante.

La domination du gaz lift dans le Golfe et aux Etats-Unis comme mécanisme de
récupération assistée ; il est largement utilisé dans le monde entier avec ses deux types. Le
gaz lift a flux continu est recommandé pour les volumes élevés de pression statistique au
fond du puits. La méthode de gaz lift intermittent est généralement utilisée pour les puits
qui produisent de faibles volumes de fluide. Les puits ou le gaz lift intermittent est
recommandé ont normalement les caractéristiques suivantes : (1) Pl élevé et BHP faible ou
(2) PI faible avec BHP élevé.

Pour le pompage immergé, une étude de cas est realisée concernant quatre sites en
offshore et un site onshore. Les recherches qui ont permis de conclure que le pompage
immergé est la méthode d'activation la plus économique sont les suivantes :

Adaptable a des puits tres déviés jusqu'a 80 degrés, silencieux, sdr et sanitaire pour
des opérations acceptables dans une zone offshore et respectueuse de I'environnement, une
pompe a grand volume qui permet d'augmenter les volumes et de réduire la consommation
d'eau grace au maintien de la pression et aux opérations de récupération secondaire.
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Certaines des faiblesses du systéme immerge sont la tolérance de seulement le
pourcentage minimal de production de solides (sable). Pas particuliérement adaptable aux
faibles volumes - moins de 150 V/D brut [2].

Les auteurs définissent un champ marginal comme étant un champ plus petit qui est
a peine économique alors que la plupart du temps il commence par une activation des puits
artificiels ou si tot dans leur vie. La sélection d'un mode d'activation spécifique pour le
champ offshore marginal est I'une des taches les plus complexes.

L'ESP convient le mieux pour un taux de production de liquide élevée, une coupe
d'eau importante, un faible gaz/liquide ratio et une faible profondeur. Mais son application
dans les puits offshores et sous-marins est trés limitée en raison du faible temps moyen
entre les réparations, du colt élevé des réparations et du courant de démarrage important.
Le gaz, le sable, la cire, les fluides corrosifs et les temperatures élevées influencent
également les performances de I'ESP. Les principaux problémes ont été les ruptures de
joints de cables au niveau de I'arbre de Noél et du moteur de la pompe.

Le Gaz Lift est le type d'activation le plus communément utilisé dans les puits
onshore, offshore et sous-marins. L'installation d'un gaz lift n'a pas d'incidence majeure sur
la conception des arbres sous-marins. Le gaz lift n'est pas favorable en cas de récupération
des hydrocarbures lourds en raison de la forte teneur en solution GOR dans les conditions
de faible formation GLR et lorsque le gaz n'est pas disponible sur le gisement. Le gaz lift
est favorable pour les sites offshores principalement en raison de sa flexibilité de taux, de
nécessité de complétion de puits conventionnels, de I'absence de probleme avec la capacité
du sable a manipuler des fluides corrosifs, de son adéquation a des températures élevées,
de sa GLR éleveée et de sa water cut [3].

L'auteur explique que la gestion de I’activation est un processus continu congu pour
obtenir une rentabilité maximale d'un puits de production ou de service. Le choix de la
méthode d'activation tient compte des éléments suivants : Emplacement géographique, codt
d'investissement, codts d'exploitation, flexibilité et fiabilité de la production.

Le plan initial de développement du champ doit tenir compte de toutes les contraintes
connues et envisager les futures modifications de la méthode d'activation. Une fois la
méthode d'activation sélectionnée, I'équipement spécifique du puits et tous ses composants
sont identifiés.

Les conditions de production peuvent changer et changent souvent (parfois
rapidement), et il est essentiel de surveiller ces changements. Les changements du GOR et
l'augmentation des water cut peuvent affecter considérablement les performances du
systéeme d’activation. Tous les changements de production influencent I'efficacité de
I'exploitation et peuvent entrainer des défaillances de I'équipement. La surveillance de la
production est essentielle si I'on veut identifier correctement les causes des défaillances
d'équipement et mettre en ceuvre un contréle économique de ces défaillances. L'objectif
n'est pas de contréler toutes les défaillances mais d'accroitre la rentabilité. Les efforts visant
a atteindre une rentabilité maximale profitent non seulement au producteur qui gere le
programme, mais aussi aux autres entreprises qui investissent dans les propriétés qu’ils
exploite [4].
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Dans le cadre de cette recherche, les éléments économiques tels que le colt initial, le
co(t de I'énergie, les colts de fonctionnement du personnel, les codts d'entretien courant et
de remplacement peuvent étre estimés avec une certaine préecision. Les concepts de la
valeur actuelle et du taux de rendement sont appliqués a ces colts comme mesure
économique de la plupart des sociétés pétrolieres pour tenir compte de la valeur temporelle
de I’argent.

La profondeur et le volume & exploiter auront une forte influence sur la sélection
finale ; elle pourrait a elle seule restreindre les choix. En outre, la caractérisation du
réservoir et le plan d'épuisement prévu doivent également étre pris en compte. En outre, la
localisation peut réduire les choix ; les ESP sont moins envahissantes visuellement et
auditivement dans une zone urbaine [5].

Cette étude montre que la pression des réservoirs et la productivité des puits sont
parmi les facteurs les plus importants a prendre en compte. Si on trace un graphe du taux
de production par rapport a la pression de fond du puits, on obtient généralement I'une des
deux courbes de performance de réservoir (IPR). Certains types d'activation sont capables
de réduire la pression de production de la face de sable a un niveau inférieur que d’autres.
La récompense pour obtenir une pression de production plus faible dépendra de I'IPR du
réservoir.

L utilisation de modeles d’inflow des puits horizontaux pour les puits horizontaux
déplétés actuels ou futurs peut étre utilisé pour déterminer si les taux de production de débit
peuvent étre augmentés de maniére économique par [’utilisation d’une méthode
d’activation des puits.

Fluide de réservoir : les caractéristiques du fluide du réservoir doivent également étre
prises en compte. La paraffine est un probléme beaucoup plus difficile pour certains types
d’activation que pour d'autres. La production de sable peut étre tres préjudiciable a certains
types d'activation. Le rapport gaz-liquide de production (GLR) est trés important pour le
designer.

Le choix de la méthode d'activation doit faire partie de la conception globale du puits.
Une fois la méthode d'activation choisie, il faut tenir compte de la taille du puits nécessaire
pour obtenir le taux de production souhaite.

Sélection par considération des capacités du systéme de profondeur/débit. L'un des
critéres de sélection est la gamme de profondeur et de vitesse dans laquelle des types
d'activation particuliers peuvent fonctionner. Des conditions de puits particuliéres peuvent
entrainer de grandes divergences par rapport a la sélection initiale en utilisant uniqguement
ces cartes. Il est recommandé d'utiliser des conceptions spéecifiques pour des conditions de
puits particulieres afin de déterminer les débits possibles a partir de profondeurs données

[6].

Une étude approfondie a été menée pour comparer les différentes alternatives
d'activation des puits. Pour des gisements a débits particulierement éleve, a faible GOR,
sans sable ni écaille, le choix s'est limité aux ESP et au gaz lift comme étant les techniques
les plus appropriées a appliquer.
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Pompage ESP : L'un des principaux avantages des ESP est qu'ils offrent une grande
flexibilité en ce qui concerne les niveaux de prélevement. La principale préoccupation dans
le fonctionnement d'une installation ESP est la capacité a gérer la production du gaz libre.
Des calculs de conception de gaz lift ont été effectués afin de calculer I'espacement requis
entre les mandrins du gaz lift. Des prévisions de performances des puits sous flux gazeux
ont été développées, couvrant une large gamme de sensibilités dans les water cut, la
pression & la téte du puits en fonction des débits d'injection de gaz pour chaque puits. Afin
de prédire la performance des puits sous un systéme de gaz lift, une courbe d'admission des
tubings a été créée sous différentes water cut. Il a été observé que le colt par bbl dans le
cas de I'ESP est toujours plus élevé que dans celui du Gaz Lift [7].

Dans I’article de recherche, l'auteur élabore la décision du systeme d'activation a
utiliser, qui dépend de nombreux facteurs tels que : la pression du réservoir, la profondeur
et le potentiel du puits, le type de fluide produit. La technologie la plus récente est appliquée
dans les champs pétroliers égyptiens et cette décision est tres importante pour la rentabilité
a long terme.

Le gaz lift est lI'un des principaux systémes d'activation des puits utilisé de maniére
intensive dans le monde entier et le systeme d'activation le plus courant utilisé dans les
champs offshores en Egypte. 1l est favorable aux champs offshore en raison de la flexibilité
de ses taux de production, de sa capacité a manipuler des fluides corrosifs, de son
adéquation aux puits a haute température et a fort GOR et de sa compatibilité avec la
production de sable. Le golfe de Suez contribue a plus de 80 % du taux de production totale
de pétrole en Egypte. La majeure partie de la production pétroliére de cette région provient
des puits a gaz lift. La majorité de ces puits subissent un gaz lift continu.

L'ESP est la meilleure pour un taux de production de liquide éleve, une water cut
importante, un faible ratio gaz/liquide. De bonnes données sur les puits sont nécessaires
pour choisir une taille de pompe qui fonctionne dans la plage recommandée. Plusieurs
compagnies de production pétroliére en Egypte ont utilisé I'ESP soit comme la meilleure
sélection depuis le début, soit I'ont mise en marche apres avoir surveillé le systéme avec
une autre alternative. Les principaux facteurs de défaillance de I'ESP sont les suivants :
fluctuation de puissance, fluctuation de la puissance, température élevée au fond du trou,
fluide de production abrasif, fuite du protecteur de joint, endommagement aux cébles,
mauvaise installation et faible production [8].

Shauna Noonan, responsable de la technologie de complétion, montre que I'activation
des puits est une technologie essentielle utilisée pour maintenir les puits en production
lorsqu'ils sont incapables de fournir suffisamment d'énergie - sous forme de pression - pour
produire des liquides a la surface a des taux économiques. La plupart des zones de
développement dans le monde ne seraient pas rentables sans I'activation des puits [9].

1.3 Développements dans le domaine d'activation des puits :

Dans cette étude, le correspondant souligne qu'avec la combinaison de pompes
centrifuges, de moteurs électriques, de chambres d'étanchéité, de marques spécifiques et de
séparateurs, de contrdles de surface, de cables et de nouvelles technologies des matériaux,
il semble y avoir toujours quelque chose de nouveau dans le domaine de I'ESP.
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Les deux versions de systemes de capteurs de fond améliorés pour le fonctionnement
de I'ESP. Bien que chaque systeme présente des caractéristiques particuliéres, ils annoncent
tous deux qu'il est possible d'obtenir une pression d'admission et une pression de
refoulement. En général, les améliorations apportées par l'obtention d'une pression
d'admission et d'une pression de refoulement sont les suivantes :

Les effets du gaz libre passant par la pompe dans diverses conditions seraient mesurés,
ce qui permettrait de déterminer des meilleurs modeles pour ce type de situation. Les effets
de la viscosité sur les performances de la pompe seraient mesurés dans des conditions de
fond de trou, ce qui permettrait a nouveau de mettre au point de meilleurs modeles dans ce
domaine. Les effets de la performance de la pompe pourraient étre séparés des effets de la
performance des tubings.

Moteur a haute température avec la conduite d'huile injectée en surface fixee au
moteur. On estime que ce moteur peut fonctionner dans la plage supérieure de 400°F. Une
autre société a également obtenu des durées de fonctionnement importantes avec des
moteurs a haute température dans des puits a haute température. Cette société utilise un
protecteur de moteur ou une section de joint plus longue, avec une isolation améliorée et
d'autres caractéristiques.

Le sable a longtemps été un probléme avec les ESP. La poussée vers le bas provoque
une usure par les rondelles d'usure phénoliques et le métal. Une usure radiale peut se
produire, ce qui desserre I'arbre dans ses bagues et provoque des vibrations.

L'un des nouveaux développements dans le domaine du gaz lift est le test de
performance des vannes de gaz lift. L'hypothése est que la vanne agit comme un orifice
dont la surface est égale a celle du sieége complétement ouvert. Cependant, les essais de la
vanne prennent en compte le taux de charge de la vanne et I'interaction de la bille prés du
siege qui peut restreindre la surface d'écoulement.

L’utilisation ultérieure d’un modele de vanne permettra a ’utilisateur de prédire la
vitesse des fluides et des gaz pendant le déchargement, ainsi que de prévoir le reflux dans
la formation. L’utilisateur peut alors essayer de faire des ajustements dans les procédures
de déchargement suggérées a 1’avance pour minimiser les effets indésirables.

Un concept de vanne a commande ¢€lectrique pour la vanne d’injection permettrait de
contrdler en surface le débit a travers la vanne d’injection pour modifier les conditions du
puits. Il reste a voir quelle sorte de demande il y a pour le contr6le étroit de la vanne
d’injection de la surface [10].

1.4 Etude axée sur la pompe ESP

1.4.1 Historique de I'ESP:

Les autres technologies d'activation des puits couramment utilisées aujourd'hui
existent également depuis de nombreuses années mais ont généralement connu une
évolution significative au cours des derniéres décennies. Elles ont adopté des
caractéristiques €électroniques et numériques leur permettant d'améliorer leur fiabilité, leur
flexibilité et leur efficacité globale.
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Les pompes électriques immergées (ESP), par exemple, ont été utilisées pour la
premiére fois en 1916 pour lI'assechement des mines et des navires en Allemagne. Plus tard,
en 1926, l'industrie des ESP s'est formée en Amérique et les premiéres unités ont été
déployées en 1930.

Au début du developpement des ESP, leur durée de vie pouvait étre courte, et les
défaillances a l'installation étaient fréquentes. Au fil du temps et en raison de leur codt
d'installation élevé et de leur capacité a avoir des rendements éleves, ils ont été largement
développés pour améliorer la fiabilité et I’interaction avec les gaz, les débris et les sables.

L'intégration de ces types de systéemes dans un “"champ pétrolier numérique™ permet
d'automatiser ou du moins de faciliter I'optimisation de la production a I'échelle du champ
et I'efficacité opérationnelle globale du champ pétrolier, ainsi que des rendements plus
élevés pour les opérateurs et les propriétaires d'actifs [11].

1.4.2 Etude de cas :

Le champ de Mubarraz est situé dans la partie sud du golfe Arabe, a environ 56 km
au large des cotes d'Abu Dhabi, aux Emirats arabes unis. La production du champ a
commencé en mai 1973. Cependant, la production de certains puits a rapidement diminué
et I'activation artificielle ou d'autres méthodes IOR (récupération améliorée du pétrole) sont
devenues nécessaires pour maintenir une production stable du champ. L'ESP (Electrical
Submersible Pump) a été choisie comme la méthode de récupération la plus appropriée
pour le champ pour les raisons suivantes :

e Lesapplications d'autres modes d'activation nécessiteraient plus d'espace pour
les installations. 1l en résulterait une augmentation des colts de construction.

e La production des hydrocarbures avec une forte water cut est inévitable car
les mécanismes de drainage de tous les réservoirs principaux sont fortement
sollicités par I'eau.

e Par conséquent, une énergie de levage plus élevée serait nécessaire.

e Tous les réservoirs du champ de Mubarraz sont fortement sous-saturés et la
solution GOR est relativement faible. Ces propriétés sont adaptées a
I'application des ESP.

e En outre, il a été évalué que l'approvisionnement en gaz serait court pour
I'application du gaz lift.

Cependant, le seul inconvénient de I'application de I'ESP est le codt d'exploitation
plus élevé causé par les emplois de reprise de travail dus aux défaillances de I'ESP. Par
consequent, une longue durée de vie des ESP est économiquement essentielle pour
I'application des ESP dans le champ de Mubarraz [12].

L'auteur a démontre dans cette recherche ce qui suit. L'activation des puits est une
technique utilisée pour fournir de I'énergie aux fluides de formation dans un puits de
production lorsque la pression de la formation n'est pas assez élevée pour que les
hydrocarbures remontent le long de la colonne de production a un rythme économique.
Plusieurs types d'activation peuvent étre utilisés pour augmenter le taux de production et
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maximiser la récupération des hydrocarbures. Les ESP sont largement utilisés dans les
applications de récupération des hydrocarbures, en particulier en offshore.

Ces pompes peuvent connaitre des defaillances imputables aux éléments suivants :
Dépassement des limites pour lesquelles elles ont été congues, défaut d'isolation électrique
dans I'environnement du puits de forage, pratiques de terrain non optimales et surchauffe
du moteur électrique de fond. La simplicite et la flexibilité d'une HSP ont été déterminantes
dans son application a une large gamme de taches d'activation des puits, y compris les
applications onshore et offshore, le pompage multiphase du pétrole lourd, I'apurement des
aquiferes et le renforcement des fonds marins (mudline), ainsi que dans les applications de
production thermique, telles que le drainage par gravité assisté par la vapeur [13].

1.4.3 L’effet du séparateur de gaz :

Cette présentation examine les phénomeénes de réduction de la durée de vie des ESP
qui peuvent se produire lorsque des séparateurs de gaz rotatifs sont utilisés. L'une des
limites des pompes centrifuges est leur incapacité a traiter des quantités importantes de gaz.
Tout au long de I'histoire de I'ESP, divers dispositifs et techniques ont été essayés afin de
permettre la production avec de plus grandes quantités de gaz. Le séparateur rotatif de gaz
a été introduit a la fin des années 1970.

Une pompe centrifuge de I'ESP produit la méme hauteur de charge quelle que soit la
densité du fluide. Ainsi, 'ESP est un compresseur inefficace et ne devrait jamais étre choisi
délibérément pour les fluides a haute teneur en gaz.

Le fluide produit a partir d'un puits comporte généralement plus d'une phase. Le plus
souvent, il y a trois phases, I'eau, I’huile et le gaz, qui s'écoulent ensemble. Dans la pompe,
le fluide multiphasique peut ne pas étre capable de rester homogéne. La différence de
densité peut entrainer une séparation plus rapide des phases que la turbulence ne peut les
mélanger.

Le dispositif de traitement de gaz se divise en trois catégories selon la maniere dont
il est censé traiter le gaz. Le séparateur d'exclusion empéche I'entrée du gaz. Le dispositif
de manipulation modifie une configuration de la pompe ou une propriété du fluide pour
réduire l'effet du gaz. Le séparateur d'expulsion ingere le fluide, retire et réintroduit le gaz
dans l'espace annulaire du carter et transmet le liquide a la pompe. Le terme "efficacité du
séparateur" est souvent utilisé pour comparer la capacité de ces dispositifs.

Un probleme de performance que ces appareils ont en commun est la limitation de
I'admission. En termes simples, si vous ne pouvez pas faire entrer le liquide, vous ne pouvez
pas le séparer correctement. C'est ce que I'on appelle parfois la surcharge. Un probleme est
apparu, qui semblait étre propre au séparateur de gaz rotatif.

Housing Cutting ou, parfois, a I’occasion, le séparateur coupe le boitier et fait tomber
le moteur dans le trou. Les vibrations et les dommages qui y sont associés ont été considérés
comme un autre probléme majeur du séparateur rotatif.

Le séparateur rotatif de gaz a fait I'objet de nombreuses ameliorations majeures, il a
prouvé qu'il avait un large éventail de fonctionnement efficace, les recherches indiquent
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qu'il existe une nette démarcation entre la zone de bonne et de mauvaise séparation des gaz
[14].

1.4.4 Développement de I'ESP :

Les pompes électriques immergéees (ESP) sont l'une des méthodes d'activation des
puits les plus importantes dans I'industrie pétroliére, et bien que ce ne soit pas la méthode
d'activation la plus répandue, elle est la béte de somme pour déplacer efficacement de
grands volumes de fluide. Certaines études montrent que les dépenses annuelles moyennes
de maintenance des pompes centrifuges sont 50 % plus élevées que celles de tout autre type
de machine rotative. Les défaillances de I'ESP ont des implications économiques
importantes pour les opérateurs du secteur des hydrocarbures et il est essentiel d'accroitre
la fiabilité des équipements pour améliorer I'efficacité des opérations de production.

Saudi Aramco s'est fixé des objectifs ambitieux pour améliorer les performances
opérationnelles de I'ESP. Ces objectifs ont été résumés dans la vision 1-10 de I'entreprise,
la vision fait appelle au développement des capacités permettant de restaurer la production
des puits liftés par I'ESP en un jour et de les exploiter sans défaillance de I'ESP pendant 10
ans.

Il existe trois stratégies principales pour améliorer la fiabilité de I'ESP :

L'utilisation des systémes ESP redondants ou doubles est une alternative pour
améliorer la fiabilité et plusieurs opérateurs l'utilisent aujourd'hui lorsque le colt de
remplacement des équipements dépasse plusieurs fois le colt de I'équipement ESP lui-
méme. Par la suite, les défaillances de cause commune peuvent limiter les gains de fiabilité
résultant de la redondance. Par exemple, I'exposition a des températures élevées ou a la
corrosion entrainera une dégradation des matériaux sur la pompe de secours, méme si elle
ne fonctionne pas.

Les efforts actuels pour ameéliorer la fiabilité de I'ESP visent a éviter les défaillances
prématurées causées principalement par I'erreur humaine (c'est-a-dire la fabrication, la
manipulation, l'installation et le fonctionnement). Ces efforts sont limités dans leur capacité
a ameéliorer la durée de vie des équipements et ne répondent pas a la question fondamentale
de I'amélioration de la fiabilité intrinséque.

Les puits exploités par I'ESP sont généralement maintenus dans le cadre d'une
stratégie d'exploitation a long terme. L'une des raisons est que I'exécution de tout autre type
de stratégie d'entretien serait plus colteuse que le remplacement du systeme ESP lui-méme.
La derniére génération des systémes ombilicaux ESP offre la possibilité de développer des
systéemes de deploiement alternatifs plus légers, plus rapides et plus économiques ; cela
ouvre la possibilité d'envisager l'utilisation des systemes ESP réparables couplés a d'autres
stratégies de maintenance comme un moyen réalisable d'améliorer la fiabilité et de réduire
la possibilité de pannes non programmées [15].

1.5 Etude axée sur la pompe ESP

Les premiers documents qui définissent une nouvelle méthode de gaz lift qui finit par
étre impopulaire sont brievement expliqués. Trouver une méthode permettant de produire
économiquement des puits a faible niveau de fluide et a faible production devient chaque
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année un probleme plus urgent. La disponibilité croissante du gaz naturel dans les champs
pétroliers, soit a partir de puits de gaz, soit a partir d'usines de compression de gaz utilisees
pour des projets de récupération secondaire, de systemes rotatifs de gaz lift existants,
d'usines a essence ou d'installations de transmission, indique que les nouveaux
développements devraient étre orientés vers I'utilisation du gaz comme moyen de lifting.

Un nouveau systéme de gaz lift, pour étre économiquement intéressant, devrait donc
présenter ces caractéristiques :

e Un ou deux techniciens sans équipement d'entretien lourd ou outils spéciaux
doivent effectuer tous les contréles, réglages et réparations nécessaires pour
faire fonctionner facilement et rapidement le lift a la surface.

e Si possible, l'installation initiale doit servir le puits jusqu'a déplétion sans étre
démontée, quelle que soit I'évolution des caractéristiques de production au
cours de sa vie.

e Le lift doit étre réalisé avec de faibles besoins en volume de gaz a des
pressions raisonnables.

e L'efficacité du gaz lift doit étre indépendante des caractéristiques des fluides
produits par le puits : bruts moussants, sable en suspension, eau et volumes de
gaz produits élevés, tous doivent étre manipulés facilement.

La pompe a billes est un systeme de gaz lift qui élimine tout glissement de gaz dans
la production des liquide en fournissant une interface solide ou un piston entre le liquide
lifté et le gaz lift. Une boule est poussée par le gaz comprimé vers le bas d'une chaine de
tubing et remonte une autre chaine de tubing, entrainant avec elle la charge de liquide
balayée de la chambre d'accumulation formée par la jonction des deux chaines de tubing.
Les boules sont séparées de la production du puits et réinjectées dans le puits dans un
systéeme cyclique[16].

1.5.1 Le passé et le futur :

Cet article décrit I'évolution des systemes de gaz lift au cours des derniéres décennies,
en établissant des paralléles avec d'autres technologies d'activation des puits. Le gaz lift est
une méthode d'activation des puits qui utilise une source externe de gaz a haute pression
pour aider a faire remonter les fluides du réservoir a la surface.

Ces formes de lift ont été utilisées des 1797 dans les mines pour soulever I'eau des
puits de mine. Ces systémes utilisaient I'injection d'air en un seul point dans le flux de
liquide, normalement par une soupape de pied au bas de la chaine.

Le gaz lift a été utilisé dés 1864 en Pennsylvanie pour exploité des puits de pétrole,
également a l'aide d'air comprimé, par une conduite d’air qui améne 1’air au fond du puits.
L'air a également été utilisé au Texas pour l'activation des puits a grande échelle. En 1920,
le gaz naturel a remplacé I'air, ce qui a réduit le risque d'explosion. De 1929 a 1945, environ
25 000 brevets ont été délivrés sur différents types de vannes de gaz lift qui pouvaient étre
utilisées pour le déchargement par étapes.

Une réalisation typique de gaz lift consiste en plusieurs mandrins a poches latérales
installés a différentes profondeurs le long du tubing.
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Les équipements de gaz lift tels que les vannes et les mandrins sont souvent considérés
comme une marchandise dans l'industrie pétroliére et sont parfois classés dans la catégorie
des équipements de complétion plutét que dans celle des équipements d'activation des
puits. La sélection d'un produit ne nécessite pas un temps d'ingénierie important, et il peut
étre acheté en grande quantité et installé de maniére standardisée sur le champ.

Pour un méme champ et un méme réservoir en cours de production, chaque puits aura
ses propres singularités et son propre comportement de production. Par conseéquent, il est
de la plus haute importance d'adapter le systeme d'activation et de sélectionner
I'équipement qui fournira la réponse la plus adaptée aux caractéristiques spécifiques du
puits, et de gérer I'équipement de gaz lift comme un systéme technique complexe.

Avec la création du systéeme de gaz lift numérique, le gaz lift entre dans I'ére du
numerique. Le systéme de gas lift numérique est un mandrin contrdlé électroniquement,
qui est transporté et installé avec la chaine de tubing lors d'une opération de workover. Le
mandrin comprend jusqu'a 6 orifices d'injection indépendants, chacun controlé
individuellement depuis la surface, avec un large spectre de débits d'injection de gaz. Le
succes de cette technologie prometteuse dépendra principalement des premiers utilisateurs
dans l'industrie, ce qui permettra de constituer un dossier de références dans une variété de
champs et de conditions de puits.

La popularité du gaz lift est liée a sa capacité inhérente a manipuler des fluides
gazeux, sableux et corrosifs dans des puits déviés et a son applicabilité a une large gamme
de taux de production. Cependant, au cours de cette période, l'industrie pétroliére a subi
une transformation importante. La technologie du gaz lift, cependant, est restée
pratiquement inchangée - la technologie que le temps a oubliée.

La technologie du gaz lift numérique représente un changement radical dans les
opérations de gaz lift dans nos champs. Elle a le potentiel pour devenir la technologie de
choix pour les gisements a gaz lift et remplacer progressivement les vannes actionnées par
pression[11].

1.5.2 Design du gaz lift:

La détermination de la distribution optimale du gaz revét une importance particuliere
pour les Créoles, car ils doivent utiliser une grande partie des installations de compression
existantes pour injecter le gaz produit dans des réservoirs souterrains. Au fur et a mesure
que l'allocation de gaz disponible pour les projets de maintien de la pression augmente, il
y amoins de gaz disponible pour les puits de pétrole a gaz lift. Pour maintenir la production
de petrole a des niveaux souhaitables, les Créoles doivent utiliser de maniére optimale le
gaz disponible dans ces puits, qui fourniront le plus de pétrole conformément aux bonnes
pratiques de génie des réservoirs.

Le créole dispose également d'autres incitations pour déterminer la distribution
optimale du gaz dans un systéeme de gaz lift. Tout d'abord, il est nécessaire de réaffecter
correctement le gaz lorsqu'une station de compression est en panne pour des raisons
d'entretien régulier ou en raison d'une panne d'équipement. Deuxiemement, les bottle-
necks dans les installations de traitement du pétrole-gaz peuvent inutilement limiter les
puits hautement productifs qui ne nécessitent que de petites quantités de gaz lift. Par
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conséquent, les créoles ont reconnu qu'ils pouvaient améliorer leurs opérations
quotidiennes en minimisant la quantité de gaz nécessaire pour maintenir la production de
pétrole par gaz lift.

Un programme informatique a été développe pour effectuer les calculs nécessaires a
la procédure. Ce programme a été utilisé dans un champ du Venezuela comptant 1500 puits
de gaz lift. Une version modifiée du programme a été utilisée dans un champ du Texas
contenant 150 puits de gaz lift.

La distribution optimale du gaz dans un systéeme de gaz lift a flux continu peut étre
déterminé de maniere analytique. Pour que la distribution optimale de gaz calculée soit
significative, il faut une description précise des installations de production ainsi que des
données précises sur les puits [17].

Dans cette étude, les chercheurs soulignent les paramétres qui influencent le plus la
conception du gaz lift. Un paramétre de sensibilité trés important est la pression
différentielle au point d'injection du gaz. Elle est influencée par tous les autres paramétres
de sensibilité. La compréhension de la relation entre ce parameétre crucial et la profondeur
d'injection est la clé d'une conception réussie de I'extraction par gaz lift.

Il est important de prévoir que le puits sera alimenté en gaz lift, ainsi que d'autres
paramétres plus économiques tels que la dimension du tubing, la taille de la pipe, la
pression du séparateur, etc. Le water cut est également considéré comme un parametre
sensible.

L'ordre de la sensibilité est le suivant : la taille des tubings et des conduites est
prioritaire. Dans les cas ou la baisse de la production due au water cut et la pression
différentielle, la priorité va a I'élément précédent.

La conception du gaz lift doit étre optimisée en tenant compte de tous les paramétres
du systeme[18].

1.5.3 Gaz lift naturel :
Cet article examine le concept de "gaz lift" ou production de pétrole par gaz in situ.
Les réservoirs comportant des zones de pétrole minces entre un bouchon de gaz et un
aquifere de fond sont des candidats naturels pour cette application, mais les réservoirs de
pétrole appauvris avec ou sans zones de gaz adjacentes (a condition qu'une certaine source
de gaz soit accessible depuis le puits) sont également de bons candidats.

Gaz lift naturel provenant d'une zone gaziere contigué Ce procédé s'applique
principalement aux réservoirs dont le mecanisme de drainage est double (empiétement de
I'eau en bas et expansion du gaz en haut). Du point de vue de la récupération, le
déplacement du pétrole par le gaz est plus efficace que le déplacement par I'eau. Ceci est
dd a la plus faible saturation résiduelle du pétrole lorsque le gaz est la phase de
déplacement. Pour cette application, des perforations dans la zone de gaz fourniront la
source de gaz, et une vanne contr6lée en surface sera utilisée pour contréler la quantité
requise de gaz entrant dans le tubing, comme dans une installation de gaz lift classique.
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Gaz lift naturel d'une zone gaziére non contigué ou l'utilisation d'une formation
gaziére non voisine pour la production d'un réservoir d’huile. Il a été observé que des le
début de la production, le puits a besoin d'un systéeme de récupération artificielle pour
délivrer les fluides a la pression requise a la téte du puits. Ces exigences ont été modélisées
comme une source externe de gaz qui a été injectée dans le tubing au-dessus de la
perforation de la zone de pétrole. Lorsque la pression du réservoir diminue au cours des
trois premiers mois de production, le GOR augmente et atteint une valeur maximale de
2000 scf/stb.

Une meilleure récupération du pétrole en utilisant I'approche "gaz lift" peut étre
obtenue en optimisant les changements de position de la vanne, et donc en émulant mieux
le cas de base lorsqu'une source de gaz externe est utilisée. Pour que le gaz lift d'une zone
non adjacente soit possible, la pression de la zone gazeuse doit étre en équilibre
hydrostatique ou supérieure a la pression de la zone pétroliére.

Le gaz lift in situ est une alternative viable pour I'exploitation des réserves pétroliéres.
L'utilisation a cet effet de vannes de régulation du débit au fond du trou actionné en surface
permet a I'opérateur de réguler la quantité de gaz produite et donc d'optimiser la production,
comme dans toute autre situation d'activation des puits. Le principal avantage du procédé
" Gaz lift naturel " est la réduction des codts de I'infrastructure d'extraction artificielle, en
particulier pour les sites offshore ou €loignés[19].

1.5.4 Gaz lift a I'azote :
La production du champ de Bellota (sud du Mexigque) a commencé en 1982, atteignant
un pic de 44 000 STB/D en 1995 et diminuant a 20 000 STB/D en 1998. Les puits dont il
est question dans cette demande se trouvent dans la partie nord du champ, qui est déplétés
en dessous de la pression de saturation.

Les puits convertis en GL sont profonds. Des pompes électriques immergées ont été
testées dans ce champ avec de mauvais résultats. Un systeme de GL a alors été installé, qui
utilise le N2 comme gaz de source. Au début du projet, des camions de stockage ont été
utilisés pour livrer le N2. Les dépenses élevées ont conduit au projet de génération de N2
sur place qui utilise la technologie des membranes. Cette méthode a permis de réduire le
colt du GL de 50 % pour les trois puits de GL.

La génération du N2 a l'aide d'un équipement a membrane se fait en forcant de I'air
sous haute pression a travers une membrane, un matériau de forme spéciale pour séparer le
N2 et I'oxygéne (O2). La séparation est obtenue parce que I'02 traverse la membrane plus
rapidement que le N2. L'O2 est évacue dans I'atmosphere, et le N2 de qualité 95 a 98% est
acheminé vers I'étape de compression suivante.

L'utilisation du N2 comme source de gaz naturel est possible et sa rentabilité est
similaire a celle du gaz naturel. Au moment de cette étude, il était plus rentable pour Pemex
d'acheter et d'installer une centrale de génération de N2. L'injection de N2 plut6t que de
gaz naturel a permis de réduire les besoins en électricité de 10 %. Comme le N2 est un gaz
inerte, les risques pour la sécurité sont considérablement réduits. Le taux de production
devrait étre inférieur de 10 % avec l'injection de N2 par rapport a I'injection de gaz naturel
[20].
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1.6 Hybride ESP-Gas L.ift sans cordon :

Les champs de Kaji-Semoga, dans le sud de Sumatra, en Indonésie, sont des champs
de pétrole mlrs et inondés d'eau. La production des hydrocarbures de ce champ a
commencé en 1998 a partir de 3 formations d'hydrocarbures. Le systtme de gaz lift a
commence a étre mis en place a Kaji Semoga en 2001, lorsque la plupart des puits ont cessé
de produire naturellement en raison de la baisse de pression du réservoir et de
l'augmentation des water cuts. La disponibilité du gaz dans le champ de Kaji Semoga, qui
soutenait le systeme de gaz lift, a commencé a diminuer, et un projet de conversion de la
récupération artificielle a été étudi€¢ et mis en ceuvre a partir de 2008, ou I'ESP a été
sélectionnée.

Afin de minimiser I'ajournement de la production de pétrole en raison de problémes
d'ESP au fond du trou, un hybride ESP-gaz lift a été mis en ceuvre en 2009. L'idée était
d'installer un gaz lift en secours pour que le puits puisse rester en production, bien qu'a un
rythme réduit, jusqu'a ce que I'ESP puisse étre réparée ou remplacée.

Le design original de I'hybride ESP-gaz lift utilisait une seule vanne gaz lift comme
vanne de déchargement et aussi comme point d'injection. La profondeur de la vanne
d'injection congue se situe entre le point d'équilibre (intersection entre la ligne de gradient
de pression statique du liquide a I'intérieur du tubing et la ligne de gradient de pression
maximale du gaz a I'annulaire) et le point de cake (intersection entre la ligne de gradient
de pression statique et la ligne de gradient de débit estimé du liquide a I'intérieur du tubing).
Le systéeme hybride de gaz lift a fait ses preuves en minimisant les pertes de pétrole pendant
les temps d'arrét de I'ESP causés par tout probléeme d'ESP en fond de puits.

La nouvelle conception hybride de gaz lift ESP, basée sur I'analyse des performances
de la conception hybride GL originale, a révélé une différence moyenne de 300 pieds
(TVD) dans la profondeur du point d'injection par rapport au systeme optimal de gaz lift
classique. Il était encore possible d'optimiser la conception hybride a gaz lift en abaissant
le point d'injection. Pour obtenir un point d'injection plus profond, un nouveau systéeme
hybride a gaz lift a été concu.

Dans la nouvelle conception, une deuxieme vanne de gaz lift a été ajoutée sous la
vanne de gaz lift du déchargeur, avec un concept similaire a la conception du systeme de
gaz lift conventionnel. La premiere (supérieure) vanne de gaz lift utilise une vanne de gaz
lift ordinaire avec un réglage Ptro calculé comme vanne de déchargement, tandis que la
seconde (inférieure) vanne de gaz lift est un orifice a tamis (SO) comme point d'injection.

Comme la conception hybride du gas lift est sans garniture, I'équilibre de pression
entre le tubing et I'annulaire doit étre pris en considération pour determiner la profondeur
du point d'injection du gaz lift. Le systéme doit étre soigneusement calculé pour assurer un
fonctionnement équilibré et stable du gaz lift[21].

1.7 Conclusion :

Dans toute la littérature, I'importance d'activation des puits est perceptible depuis le
début de l'industrie. Elle devient plus précieuse aprés la maturation des gisements
d'’hydrocarbures.
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Le gaz lift et 'ESP sont I'une des méthodes d'activation des puits les plus utilisées.
L’industrie de 1’énergie cherche toujours a améliorer la technologie de ces méthodes. Une
définition approfondie de chaque technique suivie d’une étude de cas est présentée dans
les chapitres suivants.
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Chapitre 2:Activation des puits
2.1 Introduction

Lorsqu’un puits est foré pour faire remonter le pétrole et le gaz a la surface, c’est un
phénomene général que le pétrole et le gaz remontent vigoureusement a la surface en raison de
I’énergie qu’ils contiennent. Au cours des années/mois de production, le déclin de I’énergie a
lieu et & un moment donné, 1’énergie existante est jugée insuffisante pour soulever la quantité
adéquate de pétrole a la surface. A partir de ce moment-1a, un effort fait par I’homme est
nécessaire et c’est ce qu’on appelle 1’ascenseur artificiel. En d’autres termes, 1’ascenseur
artificiel est un supplément a 1’énergie naturelle pour soulever bien fluide a la surface.

Par conséquent, I’écoulement des hydrocarbures du réservoir vers la surface peut étre
appelé fondamentalement comme période d’auto-écoulement et période d’activation[22].

2.2 Définition d’activation des puits :

Lorsqu’un puits d’huile a écoulement libre cesse de couler ou n’est pas en mesure de
fournir la quantité requise a la surface, 1’énergie supplémentaire est complétée soit par des
moyens mécaniques, soit par injection de gaz comprime.

Prenons un puits qui peut livrer la quantité requise d’huile a une certaine hauteur dans le
puits, disons 500 metres de la surface, par la suite des méthodes d’activation des puits /
équipements aident a soulever la quantité requise de 500 metres a la surface.

Le but d’activation des puits est de créer une basse pression constante ou une contre-
pression réduite au fond du puits en face du réservoir, de maniere a permettre au fluide du puits
de pénétrer continuellement dans la colonne de production. Dans ce processus, il en résulterait
un flux continu de production a la surface. En d’autres termes, le maintien d’une pression basse
requise et constante aux abords du puits, que nous appelons pression de fond constante, est la
base fondamentale pour la conception de toute installation d’activation[22].

2.3 Méthodes d’activation des puits :
o Gazlift.
e Pompe électrique immergée.
e Pompe a piston ou Plunger lift.
e Pompe hydraulique ou a jet.
e Pompe a cavité variable (VCP).
e Pompe a cavité progressive (PCP).
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Figure 2-2 Méthodes d’activation des puits utilisées dans le monde et en Amérique du Nord[24]

Dans notre étude, nous ne nous intéresserons qu'aux deux premieres méthodes.

2.4 Critéres de choix de la méthode d’activation des puits
Cette présélection devra étre confirmée en fonction des problemes rencontrés sur le puits
et des différents facteurs suivants[25] :

e Nombre de puits et espacement des tétes de puits.
e Taille des tubages, types de complétions (pour les puits existants), sinon la

conception du puits doit prendre en compte le type d'activation a pratiquer, des le
départ.

e Profil du puits.
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e Type d'activation existante (expérience).

e Problemes de fonctionnement (dép6ts, paraffines, corrosion...).

e Disponibilités locales (énergie, services, pieces détachées, ...).
e Codts d'investissement et de fonctionnement.

e Performance en temps réel.

e Situation géographique (environnement).
e Possibilités de workover.

Et aussi, nous prenons en considération d'autres critéres qui permettent de faire une
présélection du type d'activation :

e La productivité des puits.

e Profondeur du puits.
e Disponibilité du gaz.

Tableau 2-1 : L'effet de la productivité des puits sur la méthode artificielle[25]

Pompe a
Productl_wte des Gaz lift Pompe ESP le pompage caV|te_
puits aux tiges progressive
(PCP).
<6000 m¥j N X X
500-2300 m¥j N X X

32-500 m¥j

<32 m¥j

<L | 2 2| <2

Tableau 2-2 : L'effet de la profondeur du puits sur la méthode artificielle[25]

Pompe a
Profondeur du puits Gaz lift Pompe ESP le pompage cavite
aux tiges progressive
(PCP).
<3600 m N X X »
3000-3600 m \ Py T) X >
<2400 m N N
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Tableau 2-3 : L'effet des problémes de fonctionnement sur la méthode artificielle[25]

Pompe a
Probléme Gaz lift Pompe ESP le pompage caV|te_
aux tiges progressive
(PCP).
Sable Bonne Mauvaise Mauvaise Bonne
Bonne (avec
Haut GOR Excellente séparateur de Faible Passable
gaz rotatif)
Puits dévié Bonne Bonne Passable Moyenne
Débits élevés Excellente Excellente Passable Moyenne
Profondeur Bonne Moyenne Moyenne Faible
implicité de | : . :
Simp |C|te_de a Oui Moyenne Oui Oui
conception
Bon (avec
Flexibilité des débits Bonne changeur de Moyenne Bonne
fréquences)
Présence de dépots Moyenne Moyenne Faible Bonne
Moyenne
. . (avec . .
Présence de gaz libre Excellente ] Mauvaise Faible
séparateur de
gaz rotatif)
Effluent visqueux Possible Possible Ou'('? PIUS Oui
utilise)

2.5 Gaz Lift:

2.5.1 Définition :

Le gaz-lift est la méthode d'extraction artificielle qui utilise une source externe de gaz a
haute pression pour compléter le gaz de formation afin d'extraire les fluides du puits. La
principale considération dans la sélection d'un systeme de gaz-lift pour activer un puits, un
groupe de puits ou un champ entier est la disponibilité et le colt de compression du gaz.

Le gaz lift est particulierement applicable pour 1’allégement des puits ou du gaz a haute
pression est disponible. Des compresseurs de gaz peuvent avoir été installés pour I'injection de
gaz, ou des puits de gaz a haute pression peuvent se trouver a proximité. Comme le colt de la
compression dépasse de loin le cotit des équipements de fond de gaz lift, ’activation par gaz lift
doit toujours étre envisagée lorsqu'un volume adéquat de gaz a haute pression est disponible
pour les puits nécessitant une activation.
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La plupart des puits peuvent étre activé par le gaz lift. Ce qui est particulierement vrai
depuis la mise en place de programmes de maintien de la pression des réservoirs dans la plupart
des grands champs pétroliers[26].

2.5.2 Principe de gaz-lift :

Les puits producteurs sont classés en deux catégories : eruptifs - la pression du réservoir
est suffisante pour remonter 1’effluent a la surface et non éruptifs - lorsque la pression de la
formation n'est pas suffisante pour remonter le fluide jusqu’a la surface. Cela peut étre le cas
lors d'une nouvelle complétion ou lorsque la SBHP dans les puits existants a décliné. Les
systemes d’activation des puits sont utilisés sur des puits non éruptifs ou non suffisamment
éruptifs

Pour comprendre le principe du gaz lift, il est nécessaire de se familiariser avec la pression
hydrostatique et le gradient de fluide.

e Pression hydrostatique - la pression exercée par une colonne verticale de fluide,
affectée par la hauteur et la densité du fluide.
e Gradient de fluide - la pression exercée par pied de hauteur verticale du fluide.

Le gaz est introduit dans la colonne d’huile aussi profondément que possible, habituellement
de I'annulaire vers le tubing, mais peut parfois étre du tubing vers I'annulaire.

Au fur et a mesure que le gaz se mélange a I’huile, il réduit sa densité, et donc son gradient.
En réduisant le gradient, la pression hydrostatique diminue jusqu'a un point ou la pression de
formation est supérieure a la pression hydrostatique (BHP). Lorsque le gaz et I’huile se
déplacent vers le haut, le gaz se dilate, ce qui réduit encore la pression hydrostatique[27].

Valve 1 y open Valve 1 open Valve 1 open
Valve 2 i open Valve 2 open Valve 2 open
Valve 3 o open Valve 3 open Valve 3 open
><]
F ¥

(A) (B) (©)
valve 1 closed Valve 1 closed valve 1 closed
Valve 2 open Valve 2 open Valve 2 closed
Valve 3 open Valve 3 open Valve 3 5 open

=><]
(D) (E) (F)

Figure 2-3 La séquence de déchargement de gaz lift
2.5.3 Modes de gaz-lift
2.5.3.1 Gaz lift a débit continu (Continuous-flow gaz lift) :

La grande majorité des puits a gaz-lift sont produits par un débit continu, qui est tres
similaire au débit naturel. (Figure 2-4) présente un schéma d'un systeme de gaz-lift. Dans le cas
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d'un gaz lift a débit continu, le gaz de formation est complété par du gaz a haute pression
supplémentaire provenant d'une source extérieure. Le gaz est injecté en continu dans la colonne
de production a une profondeur maximale qui dépend de la pression du gaz injecté et de la
profondeur du puits. Le gaz d'injection se mélange au fluide de puits produit et diminue la
densite et, par conséquent, le gradient de pression du mélange entre le point d'injection du gaz
et la surface. Le gradient de pression d'écoulement réduit la pression du fond de puits en dessous
de la pression statique du fond de puits, créant ainsi pression différentielle qui permet au fluide
de s'écouler dans le fond du puits. (Figure 2-5) illustre ce principe[28].

Figure 2-4 Schéma d'un systéeme de gaz-1ift[28]

L'extraction de gaz en continu est recommandée pour les puits a grand volume et a haute
pression de fond statique SBHP dans lesquels des problémes de pompage importants pourraient
survenir avec d'autres méthodes d’activation des puits. C'est une excellente application pour les
formations offshores qui ont un fort water drive, ou dans les réservoirs a injection d'eau avec de
bons indices de productivités IP et des rapports gaz/huile (GOR) élevés. Lorsque le gaz a haute
pression est disponible sans compression ou lorsque le colt du gaz est faible, le gaz lift est
particulierement intéressant. Le gaz lift a débit continu compléte le gaz produit par une injection
supplémentaire de gaz pour abaisser la pression d'admission dans le tubing, ce qui entraine
également une pression de formation plus faible.

Un approvisionnement fiable et adéquat en gaz est nécessaire pendant toute la durée de
production du puits si I'on veut maintenir efficacement la production. Dans de nombreux
gisements, le gaz produit diminue a mesure que le water cut augmente, ce qui nécessite une
source de gaz extérieure. La pression du gaz lift est généralement fixée pendant la phase initiale
de la conception de l'installation. Idéalement, le systeme devrait étre congu pour alléger juste
au-dessus de la zone de production. Les puits peuvent produire de fagon irréguliere ou pas du
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tout lorsque l'alimentation par gaz s'arréte ou que la pression fluctue radicalement. Une
mauvaise qualité de gaz peut nuire a la production, voire l'arréter, s'il contient des substances
corrosives ou des liquides en excés qui peuvent bloquer les vannes ou remplir les points bas des
conduites de distribution. La condition de base pour le gaz doit &tre remplie, sinon le gaz lift
n'est pas une méthode d’activation fiable.

Le gaz lift a débit continu impose une contre-pression relativement élevée sur le réservoir
par rapport aux méthodes de pompage ; par consequent, les taux de production sont réduits. En
outre, le rendement énergeétique n'est pas bon par rapport a certaines méthodes d’activation des
puits et le faible rendement augmente considérablement a la fois le colt d'investissement initial
pour la compression et les colts énergétiques d'exploitation[28].

Pressure —#

Depth

Gradient above point of gas injection
Total gas = injection gas + formation gas

Injection)
Gas

BI0000 LG X00

30

Gas injected
from surface

A0

50,000
°°0:oﬁ°
oogo "o

Reservoir-fluid gradient
Total gas = solution gas

oo
00

—

Oil and dissolved gas Drawdown

from the formation
Figure 2-5 Le gradient de pression d'écoulement passe au-dessus et au-dessous de la profondeur
d'injection du gaz dans un puits a gaz lift a débit continu[28].

2.5.3.2 Gaz lift a débit intermittent :

Comme son nom l'indique, I'écoulement intermittent est le déplacement périodique du
liquide du tubing par du gaz a haute pression. L'action est similaire & celle observée lorsqu'une
balle est tirée d'un pistolet. (Voir Figure 2-6) Le bouchon liquide qui s'est accumulé dans le
tubing représente la balle. Lorsque la gachette est pressée (la valve de gaz lift s'ouvre), le gaz
d'injection a haute pression pénetre dans la chambre (tubing) et se dilate rapidement. Cette action
force le bouchon de liquide (Figure 2-6 a sortir du tubing de la méme maniere que I'expansion
du gaz force la balle a sortir du canon. L'inconvénient de la remontée de gaz a flux intermittent
est le besoin "on/off" de gaz a haute pression, ce qui pose un probléeme de manipulation du gaz
a la surface et provoque une augmentation de la pression au fond du puits qui ne peut étre toléree
dans de nombreux puits produisant du sable. En raison de la production intermittente du puits,
le gaz lift a flux intermittent n'est pas capable de produire a un taux aussi élevé que le gaz lift a
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flux continu. L'écoulement intermittent ne doit pas étre envisagé a moins que la pression au fond
du puits soit faible et que le puits soit en train de soulever le gaz de la vanne de fond.

L
fT Injected gas

Unloading valves (closed)
| —

L=

=

Produced slug | —

tﬂ«— Operating valve (open)

Check valve (open) and packer

|~ Perforations

Figure 2-6 Cycle d'injection de gaz allégeant un bouchon liquide dans un puits de gaz lift & flux
intermittent.

La méthode du gaz-lift intermittent est généralement utilisée pour les puits qui produisent
de faibles volumes de fluide (environ < 150 a 200 B/D), bien que certains systemes produisent
jusqu'a 500 B/D. Les puits dans lesquels le gaz-lift intermittent est recommandé ont
normalement les caractéristiques d'un indice de productivité (IP) élevé et d'une faible pression
de fond de puits (BHP) ou d'un IP faible avec une BHP éleveée. Le gaz lift intermittent peut étre
utilisé pour remplacer le gaz lift continu dans les puits qui se sont épuisés a de faibles taux ou
utilisé lorsque les puits de gaz se sont épuisés a de faibles taux et sont entravés par la charge de
liquide.

Si une alimentation en gaz adéquate, de bonne qualité et a faible colt est disponible pour
soulever des fluides a partir d'un puits relativement peu profond, a un rapport gaz/huile élevé
(GOR), a faible PI ou a faible BHP avec un mauvais fond de puits qui produit un peu de sable,
alors le gaz lift intermittent serait un excellent choix. Le gaz lift intermittent présente les mémes
avantages/inconvénients que le gaz lift a flux continu, et les principaux facteurs a prendre en
compte sont similaires. Seules les différences sont mises en évidence dans la discussion
suivante. Si le I’activation par piston « Plunger lift » peut étre utilisé a la place de 1’activation
en intermittence seul, le rendement sera plus élevé. Cette difféerence pourrait déterminer le
succes ou I'échec du systéme.

2.5.4 Facteurs de design dans le gaz lift :

De nombreux facteurs doivent étre pris en compte dans le design des systemes de gaz lift
afin de faire correspondre les performances du systeme a la productivité du réservoir. Il est
important que le concepteur ait une compréhension approfondie des différents processus
physiques impliqués et de leur interaction.
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L'incapacité a contréler de nombreux parameétres qui jouent un rdle dans le design des gaz
lift rend nécessaire I'introduction de marges de design, ou facteurs de design, dans le design des
chaines de gaz lift pour s'assurer qu'elles fonctionnent sur le terrain.

Il n'est pas possible de donner une liste exhaustive des régles fixes concernant les facteurs
de conception pour les gaz lift, car le nombre de parametres interdépendants est si important.
Toutefois, les considérations suivantes peuvent aider a sélectionner des marges de conception
raisonnables[29].

2.5.4.1 Modélisation de la pression :

En supposant que les données d'entrée soient correctes, les courbes de gradient de pression
générées par les logiciels de simulation fournissent la meilleure approximation disponible.
Cependant, une marge d'erreur subsiste. L'ordre de grandeur de cette marge dépend de la qualité
des données réelles sur terrain disponibles pour permettre la comparaison avec la sortie du
simulateur, et de Il'ajustement des paramétres pour obtenir un optimum pour les conditions
données.

Dans le design d'un gaz lift, la marge d'erreur possible dans les courbes de gradient est
prise en compte en plagant les vannes légerement plus haut que la profondeur maximale
théorique pour permettre une différence de pression initiale a travers la vanne a cette profondeur.
La gamme des gradients de pression couverts par l'autorisation d'une telle marge est illustrée
dans (Figure 2-7) [29].

A L

N (1)
5Q psi 50 psi

Depth
\

()

Depth

Pressure

Figure 2-7 Marge de tolérance des gradients de pression

Dans cette figure, le point A représente la pression de transfert pour une vanne de gaz lift.
C'est un point fixe puisqu'il doit étre atteint quel que soit le gradient en dessous.

La profondeur B représente le niveau d'une valve de gaz lift. A cette profondeur, une "dP"
de 50 psi est indiqué pour un gradient d'écoulement et pour un gradient statique. La marge des
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gradients de pression couverte par la valeur de 50 psi "dP" est représentée entre les passages de
pression épais et fins.

Comme les traversées sont divergentes, la marge d'erreur couverte par la pression au fond
du puits augmente avec la profondeur. Il s'ensuit que si la marge de pression du fond, ou les
pressions a la profondeur de la vanne suivante, sont considérées comme trop grandes ou trop
petites, la "dP" minimum requise a la profondeur de la vanne peut étre sélectionné pour
s'adapter[29].

2.5.4.2 Les données du puits (well data) :

Pour chaque ensemble de conditions, il n'existe qu'une seule conception "optimale”. Cette
conception générera le plus de production avec le moins d'équipement de fond de puits.

Il existe généralement un certain nombre d'incertitudes concernant les performances
(futures) d'entrée du réservoir, le rapport gaz-liquide (futur), le water cut et, dans certains cas,
les performances des conduites d'écoulement et les contraintes des installations.

On peut s'attendre a ce que les conditions du puits changent pendant sa durée de vie.
L’ingénieur devra relever le défi de devoir créer un design qui soit le meilleur dans I'ensemble,
mais pas "optimal" tout le temps. A cet égard, le design de gaz lift doit étre proche de I'optimum
au début de la vie de I'installation, car c'est a ce moment que la majeure partie des revenus est
générée par le puits. En outre, les puits peuvent étre reconditionnés a une date ultérieure, ce qui
permet de "régler” le design.

Une approche du design initial consiste a répéter le calcul pour différents points dans le
futur ou I'on prévoit que les parametres de base auront changé de maniére significative (par
exemple, IP, water cut, pression du réservoir). Apres avoir généré des conceptions pour
différents points dans le temps, il est alors nécessaire de comparer (superposer) les profondeurs
de vanne requises et de décider d'un modele, ou d'une combinaison de modeéles, qui serait
adéquat pour une période suffisamment longue.

Il convient de rappeler que (dans la plupart des cas) le réglage de la vanne peut étre modifié
par le wireline 1l est bien sdr possible d'inclure certains mandrins a des profondeurs appropriées
pour une utilisation future, mais il faut garder a I'esprit que chaque mandrin supplémentaire est
une source potentielle de problémes opérationnels.

Compromettre des conceptions doit étre évitées ou évaluées tres soigneusement. Un
modele pour les conditions prévues a la fin de la vie du champ est susceptible d'étre trés différent
du modele pour les conditions actuelles. Dans ce cas, une conception "de compromis™ sera
inefficace la plupart du temps (ou tout le temps) - et peut conduire a une défaillance prématurée
si la profondeur d'injection opérationnelle initiale se fait a travers une vanne a gaz lift qui devrait
se fermer (et ne pas fuir) plus tard[29].

2.5.4.3 Alimentation en gaz et pression d’injection de gaz :

Le volume de gaz disponible pour l'injection dans le puits particulier pour lequel le modéle
est préparé détermine le rapport gaz/liquide réalisable, et est donc d'une importance vitale pour
le calcul de la courbe d'équilibre, des courbes de pression de fond et des gradients d'écoulement
du gaz lift.
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Les effets des variations positives ou négatives de la disponibilité du volume de gaz ne
sont pas évidents, et en cas d'incertitude, il est nécessaire d'élaborer également le modéle pour
les cas maximum et minimum.

Etant donné qu'un contrdle positif de l'injection maximale est normalement possible, il
convient d'obtenir une valeur fiable du gaz d'injection disponible pour le modeéle.

La pression maximale et la pression de fonctionnement de l'injection de gaz en surface a
la téte du puits sont également des parameétres critiques pour le modéle de gaz lift. La valeur
précise de ce parametre doit &tre mesurée sur le terrain et/ou des instruments adéquats doivent
étre fournis pour maintenir la valeur sélectionnée pendant les opérations de gaz lift, en
particulier pendant le déchargement du puits. Une mesure (ou une estimation) de la pression du
gaz de la surface d'exploitation pendant I'injection est nécessaire avant le design du gaz lift afin
que toute perte de pression dans le réseau de gaz de surface puisse étre prise en compte lors de
ce design.

2.5.4.4 Pression de transfert des vannes :
Ce parameétre est choisi par le designer parmi une gamme assez large :

e Le gradient d’écoulement ultime.
e Par la pression résiduelle.
e Lapression d’équilibre.

Pour une efficacité maximale et pour réduire au minimum le nombre de mandrins, la
pression de transfert doit étre aussi faible que possible.

Une marge de calcul peut étre nécessaire pour garantir que la vanne ne se rouvrira pas
ultérieurement lorsque le biais d'injection de gaz aura été entierement établi a un niveau plus
profond.

La marge de calcul requise dépend fortement du type de vanne utilisé et de I'incertitude
quant au comportement prévu du puits.

Néanmoins, une vérification pour confirmer que la vanne ne se rouvrira pas lorsque le puits
coule a plein régime est nécessaire pour éviter les surprises. Il faut se rappeler que dans la plupart
des vannes IPO, la pression du fluide (tubing) agit comme une force d'ouverture, son importance
dépendant de la surface du port de la vanne[29].

2.5.4.5 Passage du gaz dans les vannes :

Le déchargement d'un puits par gaz lift ne fonctionnera correctement que si le taux de gaz
prévu dans le modele peut effectivement étre injecté a travers chaque vanne. Cela permettra de
garantir que le GLR prévu au-dessus du point d'injection, et donc la réduction prévue de la
pression dans le tubing, puisse étre atteinte.

Il est donc essentiel de s'assurer que chaque vanne, avec l'orifice et la taille de duse
sélectionnés, peut passer au moins le débit de gaz requis a la pression différentielle définie dans
la conception.

Lorsque les vannes sont équipées de duses pour controler le volume d'injection de gaz, la
liberté de prendre une duse plus grande comme marge de conception peut étre limitée. Si ce
n'est pas le cas, une duse plus grande ou un orifice plus grand peut étre pris pour assurer un
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passage de gaz adéquat, a condition que la pression de fermeture et de réouverture prévue par
la conception puisse étre atteinte.

Au cours du processus de déchargement, le gaz sera injecté pendant de courtes périodes
par deux vannes lorsque la pression de transfert est sur le point d'étre atteinte (la vanne située
en dessous est découverte avant que la pression de transfert ne soit atteinte). En d'autres termes,
il n'est pas nécessaire qu'une vanne puisse passer le volume total de gaz jusqu'au moment ou
elle se ferme, car la vanne en dessous a déja commencé a passer des volumes de gaz
croissants[29].

2.5.5 Equipement de gaz lift :

Les équipements de gaz lift peuvent étre classés comme des équipements de surface et des
équipements de fond.

2.5.5.1 Equipements de surface :

Le principal équipement de surface d'un systéme de gaz lift est le contréleur d'injection de
gaz. Le contrbleur d'injection de gaz de surface est congu pour contréler la quantité de gaz
nécessaire a l'injection dans le tubage dans diverses conditions. Pour un systeme de gaz lift
continu, le contréleur d'injection de gaz est normalement une vanne de contrdle pneumatique,
qui utilise I'air pour contrdler I'ouverture de la vanne et donc pour contréler le débit d'injection
de gaz. Pour les systemes a injection intermittente, le contréleur d'injection de gaz est
normalement une vanne utilisée pour réguler le cycle de démarrage et d'arrét de I'injection de
gaz. Ce dispositif est parfois appelé "intermittent”. Cette vanne est dotée d'un mécanisme
commandé par une horloge qui provoque l'ouverture d'une vanne motorisée a intervalles
réguliers[30].

2.5.5.1 Equipements de fond :
Les équipements de fond d'un systeme de gaz lift comprennent des mandrins, des verrous
de vannes de gaz lift et des outils d'emboitement (kick-over tools) [30].

a. Mandrins a poche latérale (Side Pocket Mandrels) :

Le mandrin a poche latérale est un équipement de fond dans lequel des vannes a gaz sont
installées et utilisées. Les mandrins ont normalement un profil de poche de 1 ou 1 pouce de
diamétre intérieur. Chaque mandrin peut étre fabriqué pour étre un systeme d'injection a
écoulement tubulaire, a écoulement annulaire, a bypass et de traitement chimique. Les mandrins
peuvent étre classés en mandrin a récupération par tubing (tubing retrievable) et en mandrin a
récupération par wireline (wireline retrievable). Dans une configuration de mandrin a tubing
récupérable (Figure 2-8(a)), les vannes de gaz lift sont actionnées en méme temps que le tubing
string et le tubing string doit étre tiré pour réparer ou remplacer une vanne de gaz lift. Cette
configuration est codteuse et longue lorsqu'une intervention au niveau du fond du puits est
nécessaire pour changer une vanne de gaz.

Un autre type de mandrin est le mandrin a cable récupérable. 1l est parfois appelé mandrin
a poche latérale car la poche latérale est décalée par rapport a I'axe central du tubing, comme le
montre la Figure 2-8(b). Ce mandrin permet d'installer ou de remplacer une vanne de gaz en
utilisant les opérations normales du wireline sans avoir besoin de tirer sur le tubing pour réparer
ou ajuster la vanne [30].
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(a) (b)

Figure 2-8 Mandrin de gaz lift [(a) Mandrin récupérable pour tubing ; (b) Mandrin récupérable
pour wireline[30]

b. Vanne de Gaz Lift :

La vanne de gaz lift est un dispositif situé a I'intérieur du mandrin de gaz lift et qui assure
la communication entre le tubing de production et ’annulaire. La principale fonction d’une
vanne de gaz lift est de contréler le flux de gaz injecté depuis la surface dans le tubing. La vanne
de gaz lift peut étre considérée comme le coeur d'un systeme de gaz lift car I'optimisation d'un
systéeme de gaz lift dépend principalement du nombre et de la position des vannes de gaz lift
ainsi que des réglages initiaux de cette vanne.

Une configuration classique d'une vanne de Gaz Lift installée a l'intérieur d'un mandrin a
poche latérale (mandrin récupérable par cable) est illustrée a la (Figure 2-9). Le gaz injecté a
haute pression est forcé dans I'espace annulaire entre le tubing et le casing. Si la pression du gaz
annulaire a la profondeur de la vanne est suffisamment élevée, la vanne s’ouvre, permettant au
gaz d'entrer dans le tubing par la vanne. Ce gaz injecté se mélangera aux fluides a l'intérieur du
tubing pour réduire la pression hydrostatique et donc la pression au fond du trou BHP [30].
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Figure 2-9 Schéma d’une vanne de gaz lift a pression d’injection type[29]

¢. Latch Valve :

Les loquets de vannes de Gaz Lift Pour récupérer le loquet et la valve qui y est attachée,
I'opérateur secoue la ficelle de I'outil vers le haut pour libérer la goupille de cisaillement en
cisaillant et en désengageant le mécanisme de verrouillage du profil de poche du loguet. Les
loquets sont normalement munis d'un joint torique pour empécher les débris de pénétrer dans la
poche du mandrin.

Des loquets communs sont disponibles pour les vannes a gaz lift de 1 inet 1 1/2 in OD
(Figure 2-10) [30] .

( .« Fishing neck
| , Latch body

%

Figure 2-10 Valve Latch[31]
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d. Outils d’introduction des équipements de gaz lift (Gaz Lift Kick-over Tools) :

Sont des dispositifs a cable utilisés pour installer et récupérer sélectivement des vannes a
gaz lift sur des mandrins & poche latérale avec un manchon d'orientation. La plupart du temps,
les techniques wireline standard peuvent étre utilisées pour faire entrer des outils de
débordement dans le puits. Le manchon d'orientation guide I'outil de débordement dans un
alignement parfait au-dessus de la poche du mandrin et permet ainsi l'installation ou la
récupération précise de vannes a gaz lift ou de vannes factices. Les outils gaz lift sont également
utilisés pour installer ou récupérer des dispositifs de contrdle pour l'injection de produits
chimiques et I’injection d’eau.

Figure 2-11 Outils de mise en route de gaz lift[32]

2.5.6 Les limites du gaz lift :

Malgreé les avantages évidents du gaz lift en termes de flexibilité, lorsque I'on compare les
installations de gaz lift a d'autres formes d’activation des puits , un certain nombre de limitations
distinctes apparaissent[29] :

« Une source de gaz adéquate et fiable est nécessaire pendant toute la durée de vie du
projet. De plus, si la source de gaz est médiocre (par exemple, basse pression, humide,
corrosive), des dépenses supplémentaires importantes seront nécessaires pour installer une
installation de conditionnement du gaz. Cela peut étre moins problématique que par le passé,
car la plupart des nouveaux développements incluent désormais le traitement du gaz pour la
vente ou la réinjection.

» Le pompage continu des gaz est incapable de réduire les pressions dadmission pour
"pomper". En raison du processus physique, le gaz lift est incapable d'atteindre des pressions
trés basses dans le fond du trou. Il en résulte une contre-pression plus elevée sur le réservoir que
les autres méthodes de pompage, ce qui limite le potentiel de production - voire méme la
récupeération finale. Ce probléme devient plus évident avec I'augmentation de la profondeur et
la diminution de la pression du réservoir.

Les principaux avantages et inconvénients du gaz lift sont résumés ci-dessous :
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2.5.6.1 Avantages :

e Les gaz lift peuvent fonctionner dans une large gamme de conditions de production.

e Des quantités importantes de matériaux indésirables peuvent étre manipulées en toute
sécurité (par exemple, du sable).

e Le gaz lift a une capacité inhérente de manipulation des gaz, un inconvenient majeur
par rapport a de nombreuses autres formes d’activation des puits.

e Les systemes peuvent étre congus pour étre discrets et peu encombrants. Les
installations offshores sont relativement courantes.

e Les interventions sur les puits et leur accessibilité sont excellentes (généralement un
acces complet) pour la surveillance des puits et les travaux de remédiation (PLT, BHP,
re-perforation.).

e Le gaz lift peut étre appliqué a toute configuration de puits (dévié, horizontal, double).

e Avec un systeme de gaz lift, la source d'énergie est située en surface. Les composants
souterrains sont facilement et a moindre colt remplacés wireline (a I'exception des
puits offshore).

e Compte tenu de la volonté de réduire le gaz destiné a la torche, des installations de
compression et de traitement du gaz seront généralement disponibles dans les zones ou
les volumes de gaz associés sont importants. (Par exemple pour réinjecter ou exporter)

e Les colts d'exploitation sont généralement faibles et directement liés aux colts du
carburant et a la fiabilité/intégrité du systeme.

2.5.6.2 Inconvénients :

e L'investissement peut étre a forte intensité de capital en raison des colts de
compression, mais il peut étre réduit en adoptant une centrale de distribution et en
bénéficiant de la compression "requise™ (vente, réinjection).

e Capacité de soutirage limitée - de nombreux puits profonds ne peuvent étre soulevés
jusgu'a I'abandon.

e Le gaz n'est pas toujours facilement disponible.

e Des précautions de sécurité doivent étre prises pour les lignes de distribution de gaz a
haute pression et les "annulaires" sous tension.

e e Gaz Lift peut aggraver le gel du gaz, et donc des problemes de formation des
hydrates ou de paraffines peuvent avoir lieu.

e Une intégrité supplémentaire du casing est nécessaire.

e Une approche globale de la conception du systeme est essentielle. Pour les autres
systemes d’activation, cela est moins important.

e L'inventaire du gaz AIWU~US en offshore peut nécessiter des systémes de sécurité
annulaires sous la surface des puits de la plate-forme.

e Le gaz lift peut étre tres inefficace en I'absence de bonnes pratiques de surveillance
(c'est-a-dire que le gaz lift ne "tombe pas en panne " de la méme maniere évidente
qu'un ESP ou un autre type de pompage), et nécessite donc une surveillance étroite
pour fonctionner efficacement en continu.
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2.6 Pompes électriques immergées (ESP)
2.6.1 Définition :

C’est une méthode d'activation des puits pétroliers qui utilise un systéme de pompage au
fond du puits actionné électriqguement. La pompe comprend généralement plusieurs sections de
pompes centrifuges étagées qui peuvent étre configurées spécifiguement pour s'adapter aux
caractéristiques de production et de forage d'une application donnée. Les systémes de pompes
électriques submersibles sont une méthode d’activation des puits courante, offrant une
flexibilité sur une gamme de conditions de puits et de débits de sortie [33]

2.6.2 Applications :

Le premier succeés a grande échelle des installations ESP a eu lieu a la fin des années 1920,
lorsque le champ d'Oklahoma City a été converti du pompage par tiges au pompage submersible.
Les unités ESP pouvaient soulever des volumes d’huile allant jusqu'a 1 000 bpj, une quantité
deux a trois fois supérieure a ce que les unités de pompage par tiges pouvaient produire. Les
premiéres applications ont également montré leurs avantages dans les opérations d'injection
d'eau ou l'augmentation des débits de liquide pouvait considérablement augmenter la
production. Aujourd'hui, les principales applications comprennent les opérations d'injection
souterraine (a la fois la production de liquide et l'injection d'eau), la production en offshore, et
tous les autres cas ou I'électricité est disponible et ou de grands volumes doivent étre souleves.
La gamme habituelle de débits de liquide, dans la gamme de profondeur d'installation typique
de 1 000 a 10 000 ft, se situe entre 200 et 20 000 bpj, et diminue fortement avec la profondeur
du puits. Les limites extrémes de profondeur et de taux de liquide des unités ESP actuelles sont
respectivement d'environ 15 000 ft et 30 000 bpj [34].

2.6.3 Principes de fonctionnement des pompes centrifuges :

Une pompe centrifuge a un seul étage est une machine simple entrainée par un moteur
primaire assurant un mouvement rotatif et se compose de deux composants de base : (a) le rotor,
un ensemble de palettes rotatives, et (b) le stator, la partie stationnaire contenant le boitier du
rotor, ainsi que les roulements et les joints nécessaires au bon fonctionnement. Les palettes des
pompes ESP sont contenues dans des roues fermées, et la partie stationnaire est appelée
« diffuseur »[35].

2.6.3.1 Vitesse spécifique :

Afin de pouvoir comparer correctement les pompes centrifuges de différentes conceptions,
le concept de vitesse spécifique, Ns, a été introduit. Elle est définie comme la vitesse de rotation
(SPM) nécessaire pour produire un débit de liquide de 1 gallon par minute contre 1 ft de hauteur
d'élévation avec une roue géométriquement similaire a celle étudiée. La formule pour calculer
la vitesse spécifique est la suivante, ou tous les parameétres sont pris au meilleur point de
rendement (BEP) de la pompe :

_NJae (2-1)

N; = HO-75

Ou:
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N : vitesse de la pompe, RPM.
Q : débit de la pompe, gpm.
H : hauteur développée par un étage, ft.

La vitesse spécifique n'a aucune importance pratique et n'est utilisée que pour comparer
les différentes conceptions de pompes centrifuges. Sa valeur varie de maniére caracteristique en
fonction du type de pompe : les pompes a refoulement radial se situent généralement dans la
plage de 500 < Ns < 1 800, et les pompes a refoulement a débit mixte peuvent atteindre un
maximum autour de Ns= 4 500.

2.6.3.1 Rendement de la pompe :

Comme il a été montré dans les sections précédentes, une pompe centrifuge transforme
I'énergie méecanique (entrée du moteur qui I'entraine) en énergie cinétique du liquide transporteé.
Comme I'énergie cinétique est proportionnelle au terme pv? (densité multipliée par la vitesse
au carré), une pompe centrifuge fonctionnant a une vitesse donnée et ayant donc une vitesse de
refoulement constante de sa roue transmet différentes quantités d'énergie a des liquides de
densité différente. Par conséquent, aprés conversion de I'énergie cinétique en pression,
l'augmentation de la pression dans un étage ou dans une pompe compléte augmente avec la
densité du liquide pompé. En d'autres termes, lI'augmentation de pression développée par la
pompe divisée par la densité du liquide, appelée "téte", est une constante pour une pompe
donnée et un débit de liquide donné. C'est la raison pour laquelle, dans le cas des pompes
centrifuges, la hauteur manomeétrique est utilisée a la place de la pression dans tous les calculs
concernant les performances et I'utilisation des pompes centrifuges. Bien que I'augmentation de
pression développée par une pompe quelconque dépende de la densité du liquide pompe, la
hauteur de charge développée est constante pour tout liquide[35].

2.6.3.2 Cavitation :

Lors du pompage de liquides, la pression a n'importe quel endroit de la pompe ne doit pas
descendre en dessous de la pression de vapeur saturée du liquide valable a la température de
fonctionnement, car il se produira le phénoméne de cavitation. Cela implique la formation de
petites bulles de vapeur qui, lorsqu'elles sont entrainées par le liquide en mouvement vers des
endroits ou la pression est plus élevée, s'effondrent soudainement. L'effondrement des bulles de
vapeur provoque des augmentations extrémement importantes et soudaines de la pression et
entraine une destruction mécanique due a I'érosion des piéces métalliques.

La cavitation peut se produire dans 1'eeil de la roue de la pompe ESP ou une grande
augmentation de la vitesse a lieu. Cela implique (selon la loi de Bernoulli) une diminution
soudaine de la pression d'écoulement et si cette pression tombe en dessous de la pression de
vapeur valable a la température d'écoulement, de petites bulles de vapeur peuvent se former
dans le courant liquide. Les conséquences néfastes de la cavitation affectent considérablement
les performances de la pompe centrifuge ; la capacité de la pompe ainsi que son efficacité sont
considérablement réduites.

La pression minimale requise a I'aspiration pour éviter la cavitation est connue sous le nom
de hauteur d'aspiration positive nette, ou NPSH, et est un paramétre mesuré pour chaque pompe
centrifuge. Le NPSH réel pour les pompes immergées est la différence entre la pression absolue
du corps disponible au premier etage de la roue et la pression de vapeur. Pour éviter la cavitation,
le NPSH réel doit étre supérieur ou égal a la valeur NPSH minimale pour la pompe donnée par
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le constructeur. Bien qu'il s'agisse d'un probléme important pour les pompes centrifuges en
général, les pompes centrifuges immergées dans des conditions de champ pétrolier ne
connaissent généralement pas de cavitation car une pression d'aspiration suffisamment élevee
est toujours disponible en raison de la présence d'une longueur suffisante de colonne de liquide
au-dessus de I'entrée de la pompe[35].

2.6.3.3 Forces de poussée axiale :

Pendant le pompage, diverses forces déséquilibrées s'exercent sur la roue de la pompe
centrifuge et ces forces sont directement transmises a l'arbre de la pompe. Les composantes
radiales de ces forces sont absorbées par le carter de la pompe ESP et n‘affectent pas de maniére
significative le bon fonctionnement. Les composantes axiales de la force, par contre, sont
beaucoup plus nuisibles et, si elles ne sont pas absorbées par des paliers de butée de capacité
appropriée, peuvent induire le mouvement axial des roues et de I'arbre de la pompe également ;
ce qui entraine des dommages mécaniques aux étages de la pompe. C'est la raison pour laquelle,
dans toutes les pompes centrifuges, en particulier dans les versions immergées a plusieurs
dizaines ou centaines d'étages, des dispositions doivent étre prises pour minimiser et compenser
les forces axiales[35].

2.6.3.4 Lois d'affinité :

La plupart des pompes centrifuges, en surface ou en fond de puits, fonctionnent a vitesse
constante car elles sont généralement entrainées par des moteurs électriques reliés a un réseau
fournissant un courant électrique a fréquence constante. Toutefois, leurs performances a
différentes vitesses ont été étudiées depuis longtemps et les régles de base du fonctionnement a
vitesse variable ont été établies. Selon les lois d'affinité, les relations suivantes existent entre la
vitesse réelle de la pompe centrifuge et ses parametres de performance les plus importants :

e Le débit d'une pompe change directement proportionnellement & sa vitesse de
fonctionnement.

e La hauteur de charge développée par la pompe varie proportionnellement au carré
de la vitesse.

e La puissance au frein nécessaire pour entrainer la pompe varie proportionnellement
au cube de la vitesse.

o L'efficacité de la pompe ne change pas avec les changements de vitesse.

Les regles ci-dessus peuvent étre exprimées mathématiquement comme suit :

Q2 =Q (Z—i) (2-2)
H; = H, (%)2 (2-3)
BHP, = BHP, (x—:f @4

Ou:
N,, N;: vitesses de pompage, RPM
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Q,, Q: débit de pompage a N,et N, ,bpd

H,, H;: la hauteur de charge développée a N,et N4, ft
BHP,, BHP: puissance de freinage requise a N, et N4, hp.

L'effet des changements de vitesse sur la performance de la téte d'une pompe centrifuge est
représenté schématiquement (Figure 2-12), ) ou les courbes A-Q pour différentes vitesses de
rotation sont tracées pour un cas hypothétique. Comme on le voit, la diminution de la vitesse de
N;a N,implique une diminution des capacités de charge. Les lignes en pointillés relient les
points des différentes courbes de hauteur de refoulement appartenant aux mémes rendements de
pompe et montrent que des vitesses plus élevées déplacent les points de meilleur rendement
(BEP) vers des debits de liquide plus importants. Ce comportement sera utilisé dans des puits
dont les performances d'entrée sont inconnues ou changent rapidement, ou les pompes avec des
entrainements a vitesse variable (VSD) sont utilisées a I’avantage[35].

Ny M _ny

Developed Head

Liquid Flow Rate

Figure 2-12 Courbes H-Q d'une pompe a différentes vitesses.

2.6.4 Equipements :

Le systeme de pompage est composé de plusieurs éléments principaux. Ces composants
sont les suivants : moteur électrique triphasé, section de joint, séparateur de gaz rotatif, pompe
centrifuge a plusieurs étages, cable d'alimentation électrique, contrbleur de moteur et
transformateurs. Les autres composants divers comprennent normalement la téte de puits, les
bandes de cébles, les clapets de retenue et les vannes de vidange. Les équipements optionnels
peuvent inclure un capteur de pression et de température au fond du puits pour surveiller les
conditions du puits. Dans sa position de fonctionnement, I'équipement de fond est suspendu a
un tube de décharge et immergé dans les fluides du puits. Une installation typique de pompe
électrique submersible est présentée a la Figure 2-12.
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C'est le type d'installation le plus courant et il constitue plus ou moins une norme pour
comparer d'autres types de configurations d'installation. Dans ce type d'application, I'appareil
est installé au-dessus de la zone de perforation. Le fluide produit est forcé de se déplacer vers le
haut a partir des perforations, en passant devant le moteur. Ce faisant, le fluide produit, tout en
passant devant le moteur, absorbe la chaleur généree dans le moteur et le refroidit ainsi[36].
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Figure 2-13 Installation typique de la pompe ESP.

2.6.4.1 Pompes centrifuges :

Les pompes immergées sont des pompes centrifuges a plusieurs etages. Chaque étage d'une
pompe submersible est constitué d'une roue rotative et d'un diffuseur fixe. Le changement de
pression-énergie est accompli lorsque le liquide pompé entoure la roue, et lorsque la roue tourne,
elle imprime un mouvement rotatif au liquide. En fait, le mouvement communiqué au liquide
par la roue comporte deux composantes. L'un de ces mouvements se fait dans une direction
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radiale vers I'extérieur a partir du centre de la roue. Ce mouvement est causé par la force
centrifuge. L'autre mouvement se déplace dans une direction tangentielle au diamétre extérieur
de la roue. Le résultat de ces deux composantes est la direction réelle de I'écoulement. La
fonction du diffuseur est de transformer une partie de I'énergie "haute vitesse" en énergie de
pression.

Le design des pompes centrifuges immergées se divise en deux catégories générales. Les
pompes a petit débit sont généralement de conception radiale. (Figure 2-14 (a)) montre une telle
configuration d'étage. Remarquez que la roue rejette le fluide dans une direction essentiellement
radiale. Comme les pompes atteignent des debits nominaux d'environ 1900 BPD (300 m3/d)
dans les pompes de la série 400 et 3500 BPD (550 m3/j) dans les pompes de plus grand diametre,
le design change pour un débit mixte. (Figure 2-14 (b)) illustre cette configuration. Dans cette
conception d'étage, la roue communique au fluide une direction qui contient une composante
axiale substantielle ainsi qu'une composante radiale [36].
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Figure 2-14 Etapes de la pompe centrifuge (a) Débit radial (b) Débit mixte

2.6.4.2 Séparateur rotatif de gaz :

L'utilisation des ESP dans les puits ayant un GOR élevé devient une pratique courante. La
capacité d'une pompe centrifuge a traiter le gaz sans verrouillage est limitée. Au cours de la
derniere décennie, la conception, le développement et I'utilisation de séparateurs de gaz rotatifs
ont permis d'étendre considérablement I'application des ESP. Ces composants utilisent la force
centrifuge pour séparer le gaz libre (gaz non en solution) du fluide du puits avant son entrée
dans la pompe.
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Figure 2-15 Séparateur rotatif de gaz

(Figure 2-15), représente le design d'un séparateur de gaz rotatif typique. Le fluide entre
dans le séparateur et est forcé dans une chambre centrifugeuse rotative par I'action d'un
inducteur. Une fois dans la centrifugeuse, le fluide ayant le poids spécifique le plus élevé est
forcé vers la paroi extérieure de la chambre rotative par la force centrifuge, laissant le gaz pres
du centre. Le gaz est séparé du fluide par le séparateur et est évacué vers I'espace annulaire du
puits ou il remonte vers la surface. Le fluide plus lourd est dirigé vers I'entrée de la pompe ou il
est pompé vers la surface.

Le rendement typique des séparateurs de gaz varie entre 80 et 95 %. L'efficacité du systéme
dépend des volumes, de la composition et des propriétés du fluide. Les ensembles de séparateurs
de gaz sont souvent connectés en tandem pour améliorer I'efficacité globale dans les applications
a gaz éleve [36].

2.6.4.3 Section de joint :
La section de joint relie I'arbre d'entrainement du moteur a l'arbre de la pompe ou du
séparateur de gaz et remplit les fonctions vitales suivantes :
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e Pour permettre la dilatation de I'huile diélectrique contenue dans I'entrefer du rotor du
moteur. Les gradients de température résultant de I'augmentation de la température ambiante
et de la température du moteur entrainent une dilatation de I'huile diélectrique. Cette
dilatation doit étre prise en compte dans le joint.

ePour égaliser la pression annulaire du casing avec le fluide diélectrique interne du moteur.
Cette égalisation de la pression a travers le moteur aide & empécher le fluide du puits de
s'écouler au-dela des joints étanches du moteur. Les fluides de puits qui pénetrent dans le
moteur provoquent une défaillance diélectrique précoce. La vessie en caoutchouc illustrée a
la Figure 2-15, ainsi que les chambres de type labyrinthe, permettent cette égalisation de
pression.

e Pour isoler le fluide de puits du fluide propre du moteur diélectrique. Comme indiqué
précédemment, la contamination de I'isolation du moteur par le fluide du puits entrainera une
défaillance précoce de l'isolation. La section des joints contient de multiples joints
mécaniques d'arbre qui empéchent le fluide du puits de fuir le long de l'arbre. La vessie en
caoutchouc fournit une barriére positive au fluide de puits. Les chambres a labyrinthe
assurent la séparation des fluides en fonction de la différence de densité entre le fluide de
puits et I'huile moteur. Tout fluide de puits qui passe par les joints d'arbre supérieurs ou la
chambre supérieure est contenu dans les chambres a labyrinthe inférieures comme moyen de
protection secondaire.

e Pour absorber la poussée vers le bas de la pompe. Ceci est réalisé par un palier de poussee
coulissant. Le palier utilise un film d'huile hydrodynamique pour assurer la lubrification du
palier pendant le fonctionnement. La poussée vers le bas est le résultat de la pression
développée par la pompe agissant sur la section transversale de I'arbre de la pompe et de la
poussée résiduelle transférée de chaque roue d'étage de la pompe a l'arbre. (Figure 2-15)
montre une section transversale de la garniture d'étanchéité.
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Figure 2-16 Section de joint
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2.6.4.4 Moteur électrique immergé :

Les moteurs électriques utilisés dans les pompes immergées sont de type bipolaire,
triphasé, a cage d'écureuil et a induction. Ces moteurs sont remplis d'une huile minérale
hautement raffinée & haute rigidité diélectrique. La conception et la tension de fonctionnement
de ces moteurs peuvent étre aussi basses que 230 volts ou aussi hautes que 5 000 volts.
L'ampérage requis peut varier de 12 a 200 amperes. La puissance requise est obtenue en
augmentant simplement la longueur, ou le diamétre, de la section du moteur.

Le moteur est composeé de rotors, généralement d'une longueur d'environ 12 a 18 pouces,
qui sont montés sur un arbre et situés dans le champ électrique (stator) monté a l'intérieur du
boitier en acier. Les plus grands ensembles de moteurs simples approchent les 33 pieds de
longueur et ont une puissance nominale de 400 chevaux, tandis que les moteurs en tandem
approchent les 90 pieds de longueur et ont une puissance nominale de 750 chevaux. La Figure
2-17 présente I'ensemble stator, rotor et arbre d'un moteur submersible.

Stator and Rotary Assembly
Stator Laminations
Magnet Wire Epoxy

[ —

Rotor

Radial Bearing

Figure 2-17 Moteur électrique immergé

Le stator est composé d'un groupe d'électro-aimants individuels disposés de telle sorte
qu'ils forment un cylindre creux, un pole de chaque électro-aimant étant orienté vers le centre
du groupe. Bien qu'aucun mouvement physique du stator n'ait lieu, un mouvement électrique
est crée en changeant progressivement la polarité des p6les du stator de maniére a ce que leur
champ magnétique combiné tourne. Dans un moteur a courant alternatif, cela est facile a réaliser
car l'inversion du courant a chaque demi-cycle change automatiquement la polarité de chaque
pole du stator.

Le rotor est également composé d'un groupe d'électro-aimants disposés dans un cylindre
avec les pdles en face des pdles du stator. Le rotor tourne simplement par attraction et répulsion
magnétique, ses poles essayant de suivre le champ électrique rotatif généré par le stator. Il n'y a
pas de connexion externe au rotor, le flux de courant a travers les pbles électriques du rotor est
induit par le champ magnétique créé dans le stator. La vitesse a laquelle le champ du stator
tourne est la vitesse synchrone. Cette vitesse peut étre calculée a I'aide de cette équation :
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120 =
N = f

2-5
P )

Ou:
N : vitesse en tours par minute.
f : fréquence en cycles par seconde.
P : nombre de pdles magnétiques dans le moteur.

Comme le nombre de pdles du stator est déterminé par le fabricant et qu'il n'est pas facile
de le modifier, la seule fagcon de modifier la vitesse du champ magnétique du stator est de
changer la fréquence appliquée. Le rotor tentera de suivre le champ magnétique du stator, bien
qu'en raison de la composante résistive dans les conducteurs du rotor, il soit en retard. Ce retard
est généralement spécifié par le fabricant et est connu sous le nom de glissement. Méme si
I'importance du glissement varie d'un fabricant a l'autre, il est d'environ 3 % de la vitesse
synchrone du moteur[36].

2.6.4.5 Controleurs de moteur :

Il existe trois types de base de contréleurs de moteur utilisés dans les applications ESP. lls
comprennent le tableau de distribution, le démarreur progressif et le contrbleur de vitesse
variable (VSC). Normalement, ils utilisent tous des circuits a semi-conducteurs pour assurer la
protection et le contrble du systeme ESP. Les controleurs sont de taille, de conception et de
puissance trés différente.

Certains contréleurs de moteur sont de simple design, tandis que d'autres peuvent étre
extrémement sophistiqués et complexes tout en offrant de nombreuses options qui ont été
concues pour ameéliorer les méthodes de contrdle, de protection et de surveillance du
fonctionnement de I'ESP. Le choix d'un type par rapport a l'autre dépend de I'application, de
I'économie et de la méthode de contréle préférée[36].

2.6.4.6 Contrdle de la pression et de la température en fond de puits :

De précieuses données sur les performances des réservoirs et des pompes sont disponibles
grace a l'utilisation de systéemes de surveillance de la pression et de la température en fond de
puits. En corrélant la pression du réservoir avec le débit de soutirage, un opérateur peut
déterminer quand changer la taille de la pompe, modifier le débit d'injection ou envisager un
workover.

Il existe différents types de capteurs de pression et de température de fond disponibles
aupres des fournisseurs de pompes submersibles. Ces systemes varient en termes de conception,
de codt, de précision, de fiabilité, de fonctionnement et de capacités. Le systéme type a la
capacité de (1) surveiller en permanence la pression et la température du fond de trou, (2) de
détecter les pannes électriques et (3) d'étre interfacé avec les régulateurs de vitesse variable pour
réguler la vitesse[36].

2.6.4.7 Les transformateurs :

La distribution de I'énergie électrique aux champs pétroliers se fait généralement a une
tension intermédiaire, comme 6000 volts ou plus. Comme les équipements ESP fonctionnent a
des tensions comprises entre 250 et 4000 volts, une transformation de la tension de distribution
est nécessaire.

Les transformateurs sont généralement fournis soit dans une banque de trois monophaseés,
soit dans une configuration triphasée unique. Ces transformateurs sont généralement remplis
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d'huile, refroidis par eux-mémes et sont inhabituels du fait qu'ils contiennent un nombre
important de prises de tension secondaire qui permettent une large gamme de tensions de sortie.
Cette large gamme de tensions est nécessaire afin de pouvoir ajuster la tension de surface pour
une variété de chutes de tension de cable qui peuvent se produire en raison des différentes
profondeurs de réglage[36].

2.6.4.8 Boite de jonction :

Une boite de jonction ou parfois appelée "boite de ventilation™ remplit trois fonctions : (1)
elle fournit un point de connexion entre le cable d'alimentation du controleur et le cable
d'alimentation du puits (2) elle fournit un évent a I'atmosphére pour tout gaz qui pourrait migrer
vers le cable d'alimentation submersible et (3) elle fournit des points de test facilement
accessibles pour vérifier électriquement I'équipement de fond.

2.6.4.9 Clapet anti-retour :

Un clapet anti-retour, généralement situé 2 a 3 joints au-dessus de I'ensemble de la pompe,
peut étre utilisé pour maintenir une colonne compléte de fluide au-dessus de la pompe. Si le
clapet anti-retour ne tient pas ou si le clapet anti-retour n'est pas installé, une fuite de fluide dans
la tuyauterie a travers la pompe peut provoquer une rotation inverse de l'unité de fond lorsque
le moteur est arrété. La puissance appliquée pendant la rotation inverse peut entrainer une
brdlure du moteur, un céble ou un arbre cassé.

Dans les applications ou le blocage du gaz est possible, il peut étre souhaitable de placer
le clapet de retenue a 5 ou 6 joints au-dessus de I'ensemble de la pompe. Cela permettrait d'avoir
une colonne de fluide disponible pour briser un blocage de gaz en cas d'arrét du systéme.

Dans les installations ot un clapet anti-retour n'est pas utilisé, il faut prévoir un délai
suffisant pour que la tuyauterie puisse se vider par la pompe avant que le moteur ne soit
redémarré. Un minimum de trente (30) minutes est généralement recommandé[36].

2.6.4.10 Vanne de vidange :

Chaque fois qu'un clapet anti-retour est utilisé dans le tubing, il est recommandé d'installer
une vanne de vidange immédiatement au-dessus du clapet anti-retour pour éviter de tirer sur un
tubing mouillé. Si un clapet anti-retour n'est pas actionné, il n'y a aucune raison de faire
fonctionner une vanne de vidange, car le fluide dans le tubing s'écoulera généralement par la
pompe en tirant[36].

2.6.4.11 Le céble :

La puissance est transmise au moteur immergé par un cable d'alimentation électrique
triphasé spécialement construit pour étre relié au tubing de production. Ce cable doit étre de
petit diamétre, bien protégé contre les abus mécaniques et imperméable a la détérioration de ses
propriétés physiques et électriques par les environnements chauds et agressifs des puits.

Les cables sont disponibles dans une large gamme de tailles de conducteurs, ce qui permet
de les adapter efficacement aux besoins des moteurs. Ils peuvent étre fabriques dans des
configurations rondes ou plates en utilisant de I'acier galvanisé, de I'acier inoxydable ou une
armure monel capable de résister aux environnements hostiles d'un puits de pétrole ou d'un puits
d'eau. Tous les cables sont fabriqués selon des spécifications strictes en utilisant des matériaux
spécialement formulés pour différents environnements de fonctionnement. La construction de
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conducteurs solides est recommandée, bien que la construction de conducteurs toronnés soit
disponible sur demande spéciale[36].

2.6.4.12 Bandes de cables :

Les bandes de cable sont utilisées pour attacher le cable d'alimentation au tubing. On utilise
généralement une bande par intervalle de 5 m. Les bandes de cable sont également utilisées pour
attacher le cable plat du moteur a la pompe et pour la rendre étanche : Il est recommandé
d'utiliser une bande par 18 pouces, protégée par des protections de cable plat, pour un soutien et
une protection maximum.

Les matériaux de base utilisés dans la construction des bandes de céable sont I'acier au
carbone, l'acier inoxydable et le monel. Les matériaux varient également en largeur et en
épaisseur, ce qui leur confére une résistance et un soutien supplémentaires[36].

2.6.5 Avantages et limites :
2.6.5.1 Avantages[35] :
Les avantages généraux de l'utilisation des unités ESP peuvent étre réesumés comme suit,
sur la base :

e |déalement adapté pour produire des volumes de liquide élevés a extrémement
élevés a partir de profondeurs moyennes. Le débit maximal est d'environ 30 000
bpj a partir de 1 000 ft.

e L'efficacité énergétique est relativement élevée (environ 50 %) pour les systemes
produisant plus de 1 000 bpj.

e Pouvoir étre utilisé sans probléme dans des puits déviés.

e Nécessite peu d'entretien, a condition que I'installation soit correctement congue et
exploitée.

e Peut étre utilisé dans les zones urbaines car les équipements de surface ne
nécessitent qu'un espace minimal.

e Bien adapteé a I'environnement offshore en raison du faible encombrement.

e Les traitements contre la corrosion et le tartre sont relativement faciles a realiser.

2.6.5.2 Inconvénients[35] :
Les principaux inconvénients sont énumerés ci-dessous :

e Une source fiable d'énergie électrique de tension relativement élevée doit étre
disponible.

e La flexibilité des systemes ESP fonctionnant a une fréquence électrique constante
est trés faible car la capacité de production de liquide de la pompe centrifuge ne
peut pratiquement pas étre modifiée. 1l est essentiel de concevoir une installation
appropriée, basée sur des données précises sur le débit d'entrée dans le puits et
d'adapter la capacite de l'unité a la capacité de production du puits, faute de quoi
des opérations de workover colteuses sont nécessaires pour faire fonctionner une
nouvelle unité dans le puits. L'utilisation de variateurs de vitesse peut éliminer la
plupart de ces problémes, mais a un codt supplémentaire.

e Le gaz libre présent dans les conditions d'aspiration détériore le rendement de la
pompe immergée et peut méme empécher totalement la production de liquide.
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L'utilisation de séparateurs de gaz ou de manipulateurs de gaz est nécessaire si plus
de 5 % du gaz libre entre dans la pompe.

Le sable ou les matériaux abrasifs présents dans les fluides de puits augmentent
l'usure des équipements. Des matériaux spéciaux résistant a l'abrasion sont
disponibles, mais ils augmentent les codts d'investissement.

La reparation des équipements ESP dans les conditions des champs pétroliers est
difficile, les équipements défectueux doivent étre envoyés a l'atelier de réparation
du fabricant.

La température élevée du puits est un facteur limitant, I'équipement standard est
limité a environ 250°F, et l'utilisation de matériaux spéciaux augmente la limite de
température a 400°F.

La production d'huiles & haute viscosité augmente les besoins en énergie et réduit
la levée.

Les codts de fonctionnement et de traction sont élevés en raison de la nécessité
d'utiliser des appareils de forage lourds. Les unités ESP suspendues par cable ou
déployées par CT (coiled tubing) réduisent les codts de workover.
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Chapitre 3: Modélisation et performance des puits

3.1 Introduction :

La premiére preuve tangible de la découverte d'un réservoir d'hydrocarbures dans un puits
d'exploration est fournie par les déblais de forage. Cette preuve peut étre étayée par des
carottages et/ou des diagraphies. Toutefois, la seule facon de savoir si les hydrocarbures sont
récupérables est de procéder a un test par tige de forage DST, qui est un moyen de faire démarrer
le puits en toute sécurité en surface, pour surveiller les performances dynamiques du réservoir.
Historiquement, les DSTs étaient effectués a I'aide de tiges de forage, comme leur nom l'indique,
mais aujourd'hui, la plupart des DST en offshore sont effectués a I'aide d'une tige désignée
spécialement pour cette tache, avec le tubing comme conduite de production.

Le but d'un DST est d'obtenir les données de réservoir nécessaires pour planifier le
développement d'un champ et pour optimiser la récupération des hydrocarbures d'un puits. Ces
données de réservoir comprennent :

e La pression statique du réservoir

e La composition des fluides produits

e La productivité des puits

e Indications d'hétérogéneités ou de limites des réservoirs.

La connaissance de la pression statique initiale du réservoir est vitale et doit étre faite avant
qu'elle ne soit perturbée par un débit important. C'est a partir de ce point de référence que sont
effectués les comparaisons et les calculs qui permettent de définir I'évolution du réservoir.
L'effet de I'écoulement du puits sur son mécanisme de drainage est également trés important.
Des tests précis et I'analyse des résultats de plusieurs puits d'exploration permettront de révéler
la nature et la source de ce mécanisme de drainage[22].

3.2 Apercu sur I'analyse nodale :

Le flux des hydrocarbures du réservoir au séparateur de surface est illustré a la (Figure
3-1) la perte de pression du fluide du réservoir au séparateur de surface est composée de
plusieurs sections de perte de pression causée par la résistance : perte de pression a travers le
milieu poreux (premier sous-systéme de pression), perte de pression a travers la section de
complétion du puits (deuxiéme sous-systeme de pression), perte de pression a travers la colonne
de production (troisiéme sous-systéme de pression), et perte de pression a travers la ligne
d'écoulement (quatriéme sous-systeme de pression)[37].

3.2.1 Diverses pertes de pression dans le systéme de production :
3.2.1.1 Perte de pression des fluides a travers les milieux poreux.
En accord avec la relation entre la pression du réservoir, la pression d'écoulement au fond
du puits BHP, la pression de saturation de I’huile, et la théorie de la mécanique des fluides a
travers les milieux poreux. Les relations de distribution de pression de I'écoulement d’un liquide
monophasique, de I'écoulement gazeux monophasique, de I'écoulement diphasique de I’huile et
du gaz, de I'écoulement triphasique de I’huile, du gaz et de I'eau, et du drainage par du gaz
dissous, ainsi que la relation de performance de I'écoulement de I’huile et du gaz peuvent étre
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dérivées ; ainsi, la perte totale de pression du fluide a travers les milieux poreux peut étre
déterminée[37].
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-~ P P sop
77, Wit Liquid .
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Figure 3-1 : Diverses pertes de pression dans le systéme de production.

3.2.1.2 Perte de pression du fluide a travers la section de complétion du puits :

La perte de pression du fluide a travers la section de complétion du puits est étroitement

liée au mode de complétion du puits et peut étre calculée en calculant le facteur total de skin S
sous différents modes de complétion.

3.2.1.3 Perte totale de pression du fluide a travers le tubing :
Cette perte de pression peut étre déterminée par le calcul dans des conditions d'écoulement
multiphasique dans les tubings. Actuellement, il existe différentes méthodes pour calculer les
parametres de I'écoulement multiphasique dans les pipes.

3.2.1.4 Perte totale de pression du fluide dans la ligne d'écoulement (flow
line) :
La méthode de calcul utilisée est la méme que celle de I'écoulement multiphasique dans
les pipes.

3.2.2 Le principe de I'analyse nodale :

La production de I’huile et du gaz passe par les quatre sous-systemes de la liste précédente,
qui peuvent étre réunis en une unité en créant des nceuds. Si le calcul analogique de chaque
sous-systeme est effectué, l'ensemble du systeme de production peut étre simulé
mathématiquement. La méthode d'analyse nodale utilise justement un tel processus de calcul
analogique pour analyser et optimiser le systeme de production d'un puits de pétrole et de gaz.
Lorsqu'un probléme spécifique doit étre résolu en utilisant la méthode d'analyse nodale, il est
habituel de viser un nceud (connu sous le nom de nceud de solution) dans le systeéme. Le systéme
de production d'un puits peut étre simplifié en deux grandes parties (c'est-a-dire les parties
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d'entrée et de sortie) en sélectionnant le nceud de solution. Par exemple, lorsque le nceud de
solution est sélectionné a Pwf du fond du puits, la partie d'entrée comprend les deux sous-
systémes, c'est-a-dire le flux de fluide a travers le milieu poreux et le flux de fluide & travers la
section de complétion. Alors que la partie de sortie comprend les deux autres sous-systemes.
C’est-a-dire I'écoulement du fluide a travers la ligne de tubing et I'écoulement du fluide a travers
la ligne d'écoulement de surface. Ainsi, les deux problémes majeurs suivants peuvent étre
résolus.

A condition que les valeurs des paramétres de la partie de sortie soient constantes, la
section de complétion peut étre optimisee en utilisant la méthode d'analyse nodale des systémes.
Par exemple, pour un puits perforé, les paramétres de la complétion perforée, y compris la
densite de la perforation, le diametre de la perforation, la longueur de la perforation et I'angle
de phase, peuvent étre optimisés en utilisant cette méthode d'analyse.

Cependant, dans les conditions de mode de complétion constant et de valeurs de
paramétres de complétion, la taille du tubing et de la duse peuvent étre optimisés. L'analyse de
sensibilité de la taille des tubings, qui est décrite plus loin, n'est qu'une extension de ce
probleme[37].

3.2.3 Conclusion :

En résumé, pour un nouveau puits, la production quotidienne maximale du fluide et la
pression d'écoulement minimale pour I'ensemble du processus de production du puits pétrolier,
doivent étre prédits a l'aide de la simulation numérique ou de la méthode de prédiction de la
courbe future de la relation débit-performance (IPR) afin d'optimiser les parametres de
complétion et la taille des tubings a l'aide de la méthode d'analyse nodale. C'est a cela que
I’ingénieur de complétion des puits accorde le plus d'attention. Pour un puits d’huile ou et de
gaz mis en production, la méthode d'analyse nodale est utile pour la gestion scientifique de la
production.

3.3 PIPESIM Steady-State Multiphase Flow Simulator (le logiciel
commercial):

3.3.1 Apercu general:

Le simulateur d'écoulement multiphasique en régime permanent PIPESIM integre les trois
domaines principaux de la modélisation de I'écoulement : I'écoulement multiphasique, le
transfert de chaleur et le comportement des fluides. Depuis plus de 30 ans, le simulateur
PIPESIM a été continuellement amélioré non seulement par les derniéres avancées scientifiques
dans ces domaines, mais aussi par les derniéres innovations en matiére d'informatique et de
technologies de I'industrie pétroliére et gaziére.

Le simulateur PIPESIM comprend des modeles mécanistiques avancés, une modelisation
rigoureuse du transfert de chaleur et des options de modélisation PVT complétes. Le canevas
cartographique GIS supporté par ESRI aide a fournir une véritable représentation spatiale des
puits, des équipements et des réseaux. Les réseaux peuvent étre construits soit sur le canevas
GIS, soit automatiquement a lI'aide d'un Shape file GIS. La construction et I'analyse rapides des
modeles de puits se font a l'aide d'un puits de forage graphique interactif. La mise en ceuvre d'un
nouveau solveur de réseau paralléle, qui répartit la charge de calcul sur tous les processeurs, a
également permis d'accélérer I'exécution des simulations[38].
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3.3.2 Les Caractéristiques :
Le simulateur PIPESIM offre les flux d'assurance de flux en régime permanent les plus
complets de I'industrie pour les opérations de design et de production de systémes frontaux[38] :

e Des workflows complets d'assurance de flux en régime permanent.

e Canevas GIS pour construire des réseaux et saisir les profils d'élévation des
pipelines.

e Outil de conversion pour une modélisation rationalisée de I'assurance de flux en
régime permanent et dynamique.

e Visualisation des résultats consolidés, y compris les résultats de plusieurs
simulations.

e Un espace de travail personnalisable, comprenant des volets de saisie et de taches
pour faciliter la navigation, ainsi qu'un centre de messages pour ameliorer le retour
d'information sur lI'avancement des simulations.

e Résolveur de réseau paralléle pour distribuer le traitement informatique afin
d'améliorer sensiblement les performances.

e Validation continue du modéle.

e Création automatisée de réseaux a partir d'un fichier de forme GIS.
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Figure 3-2:Interface du logiciel

3.3.3 Applications :
Les ingénieurs peuvent assurer un transport de fluides sir et efficace gréce au
dimensionnement des installations, des pipelines et des systémes de récupération, a une gestion
efficace des liquides et des solides, et a I'intégrité des puits et des pipelines[38].

e Modelisation précise des debits sur I'ensemble du cycle de vie d'un systeme.

e Fournit des analyses de sensibilité completes et sophistiquées du systéme
hydraulique.

e Permet la construction rapide de modéles de puits, avec des schémas et des modeles
graphiques interactifs.

FHC-2020 50




Chapitre 3:Modélisation et performance des puits
e Permet de passer facilement d'un agencement de puits & un agencement centre sur
le réseau grace a un environnement de travail simplifié.

e Permet l'optimisation du design et de I'exploitation en relevant les défis potentiels
de l'assurance du débit pour I'ensemble du systeme de production.

3.4 Modélisation de puits:
3.4.1 Le modéle de puits:
3.4.1.1 Tubulaires:

Pour construire un modele de puits, le mode centré sur le puits est le plus optimal. Lancez
PIPESIM et sélectionnez l'option pour créer un nouvel espace de travail bien centré. L'onglet
Insérer est actif. Dans le groupe Tubulaires de I'éditeur de puits, ajoutez du tubage au puits en
cliguant sur Tubage et en faisant glisser le tubage sur la téte de puits.

Le logiciel offre de nombreuses options, du tubage a l'identification du tubing, a la
profondeur et a d'autres parameétres. Nous suivons les données qui proviennent de la fiche
technique du programme de forage.
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Sabot Guide 4"1/2NV L:0.54m

3449.05/3453.00 Top Bouchon de ciment

127.00 100.00| [3551.05|3555.00 Fond initial

Figure 3-3:La fiche technique du puits A
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Le but ici est comme la premiere étape d'obtenir le méme puits avec la méme mesure dans

le simulateur.

{_ Casing4 | Density: 506836 | lbm/ft3
[ Casing 5

| g ~) ANNULUS MATERIAL
Fluid: Mud

Fluid density: 10,01449 lbm/qal

) General | Tubulars | Deviation survey | D | Artificial lift | Heat transfer | Completi | Surface equip
fNo ?“"’“' " Mode: )Simple  ® Detailed
7 |[Cppment ouK) Dimension option: @ OD () Wall thickness
_|Tubing flow from A) CASINGS/LINERS
| |Completion = 8
~J 1 Sectiontype  Name From MD To MD ID Roughness

|_Gasigl | it -t - in - in -
{__Cesing | - | Casing 1 0 160,7612 215 0,001

* | Casing 0 1863,517 17,755 0,001

~ | Casing 2 0 7562,336 12,415 0,001

~  Casing 3 0 10741,47 8,535 0,001

~ Casing4 8274,278 11082,68 6,094 0,001

- Casing 5 10935,04 113189 3783895 0,001
'_CM (5) TUBINGS

Name To MD D 0D Roughness
4 ft ~ lin - lin "in

r 1 1 | Tubit 10928,48 3,92 45 0,001
1 Casing 3 =g I ]
R -+
1 Pk
T TUBING
:% Name: Tubing
{__ Completion Giade NEO

Figure 3-4:Le modele de puits dans le simulateur

3.4.1.2 Complétion :

La deuxieme étape consiste a déterminer la profondeur de perforation du puits (interface
puits/réservoir) a partir de la diagraphie du puits et des données pétrophysiques qui ont été
fournies comme suit :
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Figure 3-5: les données de diagra

phie de puits A
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On observe, on a trois étapes de perforation au cours de I'histoire du puits, comme il est
illustré sur le tableau suivant :

Tableau 3-1:Informations sur la perforation

Date Intervalle de perforation Profondeur en un seul point
20/08/2008 3390-3394 3392

3398-3414 3406

3417-3434 34255

Comme le simulateur ne permet qu'un seul point d'entrée des fluides, il faut en compléter
trois afin de simuler correctement la situation, mais les données fournies par le test DST nous
ont obligés a faire un seul point, comme l'illustre la (figure 4 6) :

General | Tubulars | Deviation survey | Downhole equipment | Artificial lift | Heat transfer | Completions | Surface eqy
No surface

~) COMPLETIONS
equipment found

Tubing flow from Name Geometry prof... Fluid entry Top MD Middle MD Bottom MD Type
Preforation ft - |ft - |ft =
Casing 1 | l‘_lprcforanon Vertical ~ |Single point  ~ [’ ///// /1117398 V. //// Perforation
el

Casing

Casing 2

Casing 3
Pk

Tubing

Casing 4
Preforation

Casing 5

Figure 3-6:Les niveaux de perforation représentés sous forme de point unique dans le logiciel

3.4.2 Le réservoir :

3.4.2.1 Entrées de données du réservoir (Réservoir data input) :
Une bonne représentation du réservoir dans le logiciel dépend des données des tests de
puits. Dans notre cas, un test DST était disponible comme suit :

Tableau 3-2:Informations sur le DST

Pg Pf Pt Débit

Test Date IP
(psia) (psia) (psia) (m3/h)

DST 19/04/2008 | 6775,335 | 6305.68 3165.166 | 20.8 1.49

La température du réservoir peut étre extraite des donnees pétrophysiques 188 °C. Le DST
montre une trés bonne communication du réservoir.

Nous insérons toutes ces informations dans le logiciel au fur et a mesure :
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General | Tubulars | Deviation survey | Downhole equipment | Artificial lift = Heat transfer Completions | Surface equipment

A ) COMPLETIONS

Name Geometry prof... Fluid entry Top MD Middle MD Bottom MD Type Active IPR model
ft *im - |ft
1 | Preforation | Vertical - | Single point - | W | Perforation v Well PI -]
£ —

Reservoir | Fluid model

Reservoir pressure: 6775,335 psia

Reservoir temperature: 118 degC

IPR basis: ®) Liquid Gas

Productivity index: 6,675817 STB/(d.psi)

Use Vogel below bubble point: |

Use test data:

Figure 3-7:0Onglet ""Réservoir'* dans le simulateur

3.4.2.2 Le concept de I'indice de productivité :

La relation entre le débit d'entrée des puits et la diminution de la pression a souvent été
exprimée sous la forme d'un indice de productivité J :

Ou:
_ 0.00708hk,
B 0472, (3-1)
B,In(————=
K 5o ( Tw )
L'équation d'entrée pour le flux de pétrole peut alors s'écrire comme suit :
do = ](ﬁr - pwf) (3-2)
Ou bien :
_ do (3.3)
(ﬁr - pwf)

La résolution de p,, ren termes de g, révele qu'un traceé de p,, ¢ en fonction de g, sur des
coordonnées cartésiennes donne une ligne droite ayant une pente de (-1/J ) et un point
d'intersection de p,- a ¢ ,=0.
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PR
_141.2q,p,B,
T T ko
pwfl
p G2 > 01
owz
Inr, [n0.472 7,
nr ———

Figure 3-8:Graphe semi-logarithmique de la pression en fonction du rayon
P.S: Le débit d'entrée si p,, ¢ est réduit a zéro, c'est-a-dire le potentiel d'écoulement libre
absolu (AOF) ou q,(max).
Les prédictions faites ne sont valables que si J reste constant. Cela implique que la fonction

de pression f(p) = uk;’ )
o

peut également étre exprimé sous la forme :
_ 0.00708h Jﬁr k,
o 0472, B
(pr — pr)ln (r—e) pwf U‘O o
w

3.4.2.3 L'indice de productivité dans le PIPESIM :
Le logiciel donne la possibilité de choisir la méthode de calcul de I'lP en utilisant les données
de test de la DST :

reste constante, ce qui est rarement le cas, L'indice de productivité

dp (3-4)

) COMPLETIONS

Name Geometry prof... Fluid entry Top MD Middle MD Bottom MD Type Active  IPR model
ft - |ft - |ft v
1 |Preforation Vertical ~ | Single point - mmse ) |Perforation v Well PI |
li' Ll .
Reservoir | Fluid model
Reservoir pressure: 6775,335 psia
Reservoir temperature: 2444 degF
IPR basis: ® Liquid Gas
Productivity index: 6,685482 STB/(d.psi)
Use Vogel below bubble point: |/
Use test data: J
Test type: &) Multipoint Isochronal
Q Pwf
SM3/h - | psia
1 |08 6305,68
2
N
Lt

Figure 3-9: L'indice de productivité dans le PIPESIM
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3.4.3 Le modeéle de fluide :

Les fluides "Black oil" sont modélisés en trois phases : le pétrole, le gaz et I'eau. La quantité
de chaque phase est définie dans les conditions du bac de stockage en spécifiant les ratios des
phases gaz et eau, généralement le ratio gaz/pétrole (GOR) et le water-cut. Les propriétés a des
pressions et des températures autres que celles du bac de stockage sont déterminées par des
corrélations empiriques. On suppose que I'eau reste en phase liquide. La propriété clé pour
déterminer le comportement des hydrocarbures en phase est le rapport gaz/huile en solution, qui
est utilisé pour calculer la quantité de gaz dissous dans le pétrole a une pression et une
température donneées.

3.4.3.1 Les propriétés PVT :
Les données disponibles pour notre puits qui devaient remplir les informations du
simulateur pour des résultats plus fiables sont indiquées dans le tableau ci-dessous :

Tableau 3-3: Les propriétés PVT.

Le modeéle de Water cut GORs Densité de Densité Densité
fluide (%) (Sm3/ Sm3) Gaz (sp.g) d’eau (sp.g) | d’huile(API)
Black Oil 0 200 1.104 1.02 42.14

En insérant ces statistiques dans notre logiciel, les informations sur la fraction de
contamination ne sont pas disponibles car une analyse PVT approfondie n'a pas été faite pour
notre puits, I'onglet fluide est illustré dans la (Figure 3-10) :

Reservoir | Fluid model
& Edit 'BOFluid O x

FLUID
Name: BOFluid

Save as template

Description:

Properties | Viscosity | Calibration | Thermal

STOCK TANK PROPERTIES CONTAMINANT MOLE FRACTIONS
Watercut 20 % * | |CO2 fraction: 0
GOR * 200 sm3/sm3 ~ | H2S fraction: 0
Gas specific gravity: 1,104 N2 fraction: 0
Water specific gravity: 1,02 H2 fraction: 0
API v 4214 dAPI v |CO fraction: 0

Figure 3-10:Black Oil Properties in PIPESIM

3.4.3.2 Etalonnage du PVT:

Les modeéles de fluides Black Oil utilisent un ensemble de corrélations empiriques pour
calculer diverses propriétés comme la viscosité, la pression au point de bulle, la densité, etc.
Dans de nombreux cas, ces propriétés calculées ne correspondent pas aux valeurs mesuréees en
laboratoire. Un étalonnage est nécessaire pour améliorer la précision des calculs des propriétés
du fluide en ajustant les corrélations pour qu'elles correspondent aux donnees mesurées par
I'analyse en laboratoire.
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La pression du point de bulle est I'un des parametres les plus importants dans la
modélisation du fluide black oil car la plupart des propriétés du fluide et des choix de corrélation
changent au-dessus et en dessous de ce point. Le point de bulle fait référence aux conditions de
pression et de température auxquelles tout le gaz disponible est entiérement dissous dans I'huile.
Une légere baisse de pression (en supposant une température constante) entrainera la sortie de
la premiere bulle de gaz de la phase huileuse et @ mesure que la pression diminuera, de plus en
plus de gaz sortira de la solution. L'huile au-dessus du point de bulle est appelée huile sous-
saturée car la quantité de gaz dissous est toujours inférieure a ce qu'elle pourrait dissoudre.
D'autre part, I'huile en dessous du point de bulle est appelée huile saturée. L'huile sans gaz
dissous est appelée huile morte.

point de bulle 3 3 L, Température
(psia) Rs (sm®/ sm?®) Bo(BBL/STB) | Viscosité (cp) 0
2291.984 201 1.802 0.19 118

En insérant ces ensembles de données dans notre logiciel, les informations ci-dessus et
certaines des informations en dessous du point de bulle ne sont pas disponibles car une analyse
PVT approfondie n'a pas été faite pour notre puits, l'onglet de calibrage du fluide est illustré
dans la (Figure 3-11) :

Reservoir | Fluid model
é B x
FLUID
Name: BOFluid Save as template
Description:
Properties | Viscosity = Calibration | Thermal
Calibration Pressure Temperature Correlation
Above BP QFVE -5 psia_~ degf - Vasquez & Beggs
At BP Sat. Gas: 200 sm3/sm3 -~ |2261,984 psia ~ 118 degC -~ |Lasater
OFVF * (1,802 2261,984 psia =118 degC - [Standing
e Live oil viscosity: 0,19 P ~ |2261,984 psia *|118 degC - |Chew & Connally -
Gas viscosity: P v psia ~ degF - Leeetal.
GasZ: psia ~ degF - |Standing

Figure 3-11:les données de calibrage dans le programme.

3.4.4 Courbe de performance de réservoir (IPR) :

Le IPR d'un puits est la relation entre le débit du fond du puits et la pression d'écoulement
Pwt. Le IPR est illustré graphiquement par la courbe pws en fonction de . Si le IPR peut étre
représenté par un indice de productivité constant J, le graphe sera linéaire et la pente de la ligne
sera de -1J avec des points d'interception de p,,r = Prand g, = Qmqayx, aUX valeurs

respectives de =0 etp,,r = 0.

Apres avoir introduit différents ensembles de données dans le simulateur, tels que le
modele de puits, les entrées de réservoir et le modele de fluide, une courbe de IPR peut étre
observeée (Figure 3-12). Notez qu'il existe différentes facons de tracer le IPR dans notre cas : la
méthode de I'lP du puits a été utilisée[39].
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Name Geometry prof... Fluid entry Top MD Middle MD BottomMD  Type Active | IPR model
4 ft - |ft - |ft v
| 1 |Preforation | Vertical - | Single point - | [11173,98 | |Perforation | [v] | WellPI
E3
Reservoir | Fluid model
Reservoir pressure: 6775,335 psia
Reservoir temperature: 18 degC e
6000
IPR basis: ® Liquid Gas 5500
Productivity index: 6,685482 STB/(d.psi) v 5000
Use Vogel below bubble point: [V 4500
Use test data: v g 4000
o & 3500
Test type: ® Multipoint Isochronal § 3000
Q Pwf 2500
., STB/d « | psia . 2000
1 [3139873 6305,68 1200
1000
3 500
?
0 5000 10000 15000 20000 25000 30000
Q (STB/d)

Figure 3-12:courbe IPR pour puits A

3.4.5 Courbe de performance de tubing VLP :
3.4.5.1 Introduction :

La performance de tubing (VLP) concerne le mouvement des fluides du réservoir depuis
le fond du puits jusqu'a la duse de production en surface. Les courbes VLP dépendent des
pressions d'admission dans le tubing, des pressions de téte du tubing, des diametres intérieurs
du tubing, des pertes de pression dans le tubing, des propriétés du fluide, du comportement de
la phase fluide et des performances de la duse. Les systemes d'entrée et de sortie d'un puits sont
illustrés dans la Figure 3-13[40].

Tubing Head

Tubing

...I v d 32 T
A0
‘t*, £ 7 o P.

A /, ',».‘“s 1
(e 'é.’f‘é‘;%@i

Figure 3-13: les systemes inflow et outflow de puits.
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dp (dp dp dp
),
dz dz gravity dz friction Az/ kinetic (3-5)
ou:
d vdv fv?
P ip sing + pr ey fv7p
dz g. gcdz 2g.d (3-6)

3.4.5.2 Les facteurs influencant le VLP :

e Taille des tubings.

e Le débit.

e Laviscosité du fluide.

e Ladensité du fluide.

e Le rapport gaz-liquide (GLR).

e Le rapport eau-huile (WOR).

e Ladéviation des puits verticaux.

3.4.5.3 L'application dans le sofware :

Afin de simuler I'écoulement dans le tubing, un certain nombre d'équations ont été
introduites dans le logiciel afin de représenter pleinement I'écoulement en trois phases. Certaines
équations sont générales, d'autres sont spécifiques a certains domaines avec certaines
limitations.

Quelques étapes doivent étre suivies pour choisir la corrélation adéquate a notre systeme :

a. Les données de puits (well survey data) :
Peuvent étre obtenus a partir d'essai de puits pour obtenir des données de la surface et du
fond du puits, comme indiqué dans le tableau :

Tableau 3-4:well survey data

. -~ . Pression  de _ Profondeur
Débit Debit  de | pepit Température | fond Pression | "
d’huile | 932 d’eau i de téte :
(STB/d) sTB/) | (9 «dynamique » | ey | pressionde
3139,873 | 3,680172 |0 118 6301,414 3165,166 | 3200

b. Catalogue de puits dans PIPESIM
Le software donne la possibilité d'insérer les données précédentes a une utilisation

ultérieure pour choisir I'équation appropriée, comme indiqué dans la Figure 3-14
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| _ESP GL PD - y " __ Default
RGeS BEM e $EH I B 2 il
S Anes . | Float windows|
ESP Gas Perforation  Simulation Fiowline Zone Fluid GIS  Network Resuits Catalogs
jesign  lift ~ design settings manager manager manager ~ map schematic manager E]Layom'
Data Viewers and results Units Application options
Bl Survey data catalog 0 x
TITepaieeDHED
& i
"
+New... Clone | <“Edit..| X Delete ¥ Import
i = st/ Fluid phases Ol flowrate  [Water flowrate [Gas flowrate  |GOR Watercut o
STB/d * |STB/ Water flowrate 3¢f/d = |SCF/STB -|% -
» — — — el = = J = = =
|1 [wena | Well 1/23/2020 12:12:16 PM |2-phase 13139873 ) 13,680172 172,017 0 |

Figure 3-14:Catalogues, cheminement de puits dans PIPESIM

L'onglet dans lequel les données du Tableau 3-4 peuvent étre insérées sera représenté
(Figure 3-15) :

m Survey data 0 x
MNarne: Well A
Type: = Well ! Flowline
Date/Time: 23/01/20 1212 -
Oil flowrate: | 3139,873 STB/d
Water flowrate: |0 STB/d
Gas flowrate: | 3,680172 mmsct/d
GOR: 1172,077 SCF/STB
Watercut: 0 %
+ | COMMENTS

~ | PROFILE DATA
Fluid phases: ®) 2-phase ) 3-phase

Measured depth Pressure Temperature Liquid holdup  Gas heldup
m | psia - |degF T % - |%

1 |0 3165,166 113

2 [3200 6301,414 244.4

+

Figure 3-15:0nglet "'survey data"

c. Calibration du modele :

Exécution de taches de calibration de modeles afin de régler les modeles suivants pour
qu'ils correspondent aux mesures sur le terrain : corrélations PVT, corrélations de flux
empiriques et modeles de transfert de chaleur. Le modele de calibrage donne la possibilité de
choisir les corrélations souhaitées a partir de I'équation d'ajustement.
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N RRESGEG S GEme #5805 =

V| Float windows

Perspective k PT  Nodal System Model VP ESP  Gas Perforation Simulation Fiowline Zone Fluid GIS  Network Results Catalogs
v profile analysis analysis Jealibration ~ | tables design lift ~ design seftings manager manager manager ¥ map schematic t manager EUM'
|§ Data comparison a x
Name: Well - Data comparison

Description:

Data comparison | Profile results | Results summary

GENERAL CALCULATED VARIABLE HEAT TRANSFER OPTIONS
Branch start: Well - Reservoir Inlet pressure 6775,335 psia | Override heat transfer options: J/
Branch end: Well - Wellhead ® Outlet pressure Inside film coefficient method: Kreith
Default profile plot: |Elevation vs. pressure y Liquid flowrate * 3139873 STB/d
Well survey data: | Well A 23/01/20 12:12:16

FLUID RATIOS
Override flowrate:

Inflow GOR Watercut

4 SCFSTB %
| 1 [Preforation 1122917 |0

FLOW CORRELATIONS
Swap angle: 45 deg

_ Vertcal flow (multiphase) Selected . Horizontal flow (multiphase) Selected

1 _|Ansani 1 _|Baker Jardine Revised
2 |Aziz Govier Fogarasi Beggs & Brill [Tulsa (Legacy 1989)]
3 |Beggs & Brill [Tulsa (Legacy 1989)]

Beggs & Brill Original
4 |Reanc & Rrill Oriainal

4 |Reanc & Rrill Reviced
o Reset boundary conditions

Run Stop Publish models

JdeEE
LTINS

Figure 3-16:Calibration du modéle, onglet de ""data comparison' -PIPESIM-

Exécution du mode de calibration pour garantir le modele de calibration par la vérification
des erreurs comme indiqué ci-dessous (Figure 3-17) :

Data matching : Well - Data comparison

o
-1000
-2000
-3000
£ -4000
§ -5000
& -6000
g -7000
-8000
-9000
-10000
[ ]
-11000
3200 3400 3600 3800 4000 4200 4400 4600 4800 5000 5200 5400 5600 5800 6000 6200 6400 6600
Pressure (psia)
vl VC=Agft HC=BJA Outlet Pressure=3199.703 psia RMS=172,113  [V/|=——————— VC=ANSARI HC=BJA Outlet Pressure=3199.703 psia RMS=172,113
vl VC=BBO HC=BJA Outlet Pressure=3199.703 psia RMS=172,113  [J]|=—————— VC=GA HC=BJA Outlet Pressure=3199,703 psia RMS=172,113
v VC=Gomez2 HC=BJA Outlet Pressure=3199.703 psia RMS=172,113 [ /|~ VC=GRAYM HC=BJA Outlet Pressure=3199.703 psia RMS=172,113
V] VC=HBR HC=BJA Outlet Pressure=3199.703 psia RMS=172,113  [¥]|=—————— VC=TDR HC=BJA Outlet Pressure=3199.703 psia RMS=172,113
v e Survey data Well A 23/01/20 12:12:16

Figure 3-17:choix de la corrélation VLP

d. Recherche bibliographique :

Le second critére est un article récent publié "Proper Selection of Multiphase Flow
Correlations Mohamed"[41]. Les chercheurs ont recueilli des données de différents puits pour
évaluer les corrélations (Tableau 3-5).
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L'approche a été légérement intéressante apres avoir rassemblé les données : un groupe a
été créé pour classer chaque puits en prenant en considération le type de fluide (pétrole et gaz),
le water cut, la profondeur, le débit, la GOR et le type de puits (dévié, vertical et horizontal[41].

Tableau 3-5:Base de données sur la classification des points de pression

Production Type Numbeg;EtPsressure No. of surveys survey points single points
Production Type 2,165 225 1,700 465
Natural Flow Oil 555 2 15 540
Natural Flow Gaz 231 18 189 42
Gaz Lift 299 2 15 284

Les données ont été classées en groupes selon le type de fluide (pétrole et gaz), le type de
puits (vertical, dévié et horizontal), la profondeur (<2000, 2000-9000, et >9000 ft), et I'ID du
tubing (<2.99", >2.99") comme indiqué dans (Figure 3-18) :

___Vvertical _ | Deviated | Horizontal
Oil_i '
| &
2o
od
oiv | @
iy
<18
7)) : o
i | ®
|
E
192
giN | ©
Slv
Q-
U o
83
I (D)
A
| o
|
R ()
g1
03
in |l ®
! A

Figure 3-18:Classification des groupes de données en fonction de la géométrie du puits.
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D'apres nos données, notre étude de cas se classe dans le groupe (F).

Le tableau 4 6 montre les critéres qui ont été utilisés pour classer les données de pression
dans chaque groupe en fonction des conditions d'écoulement du pétrole.

Tableau 3-6 :Classification des données du pétrole pour chaque groupe (cluster) de la base de
données.

Qo STB/d W,C % GOR, SCF/STB
<2500 <5 <1000
2500-10000 5-30 1000-5000
>10000 30-70 >5000
>70

Nous avons ensuite utilisé un logiciel commercial pour construire des modéles de puits
pour tous les cas (pres de 1580 modéles) et exécuter toutes les corrélations disponibles pour
prédire les 3250 points de pression. Une comparaison entre différentes corrélations
d'écoulement multiphasique a été effectuée dans chaque cas pour sélectionner la ou les
corrélations les plus appropriées pour chaque cas (en fonction de I'erreur entre les points de
pression mesurés et prévus). Les corrélations utilisées dans ce travail comprennent[41] :

Duns and Ros Modifier.
Hagedorn and Brown.
Fancher and Brown.
Mukherjee and Brill.
Beggs and Brill.
Petroleum Experts.
Orkiszewski
Petroleum Experts 2.
Duns and Ros Originale.

. Petroleum Experts 3.

. GRE.

. Petroleum Experts 4.

. Hydro.

. Petroleum Experts 5.

=

©oN A WD

e ol el
A WNPRO

L'équation suivante a été utilisée pour calculer I'erreur entre les points de pression mesures
(observés) et prévus pour chaque corrélation :

mesuré — observé
Erreur % = - * 100 (3-7)
mesuré

Le Tableau 3-7 montre les meilleures corrélations dans chaque groupe (cluster) et leurs
facteurs de force pour les puits de pétrole. La ligne du groupe (F) du tableau a été choisie
uniquement parce qu'elle nous intéresse :
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D'aprés le Tableau 3-7, la meilleure corrélation ajustée pour le puits A est Duns and Ros
Modifier (DRM).

Tableau 3-7:0Onglet **Meilleures corrélations dans chaque groupe pour les puits de pétrole™ (F).

Qo GOR W.C. Strength Factor Average Absolute Error

Group l bbl/d ’ scf/sth % Total Points Correlation % %
FB 2] 2.66
GRE 89 3.54
PET 4 89 357
PET 5 89 3.63
<5 9 HB 89 3.64
ORK 89 3.64
<1.000 PET 2 89 364
PET 3 89 3.64
PET 89 3.64
5-30 6 ORK 100 10.31
FB 100 0.83
<2500 3070 HE 100 13
: PET 4 100 0.62
E PET 3 100 0.64
& % PET 100 0.85
PET 5 100 0.85
GRE 75 0.54
MB 75 1.24
1,000-5,000 PET 2 100 015
PET 5 100 0.46
5-30 1 PET 100 0.49
PET 3 100 0.58
GRE 100 0.62
30-70 14 ORK 71 15.64
<1,000 <5 10 M 50 46
SRR 1,000-5,000 <5 2 <. DRV > 100 1.06
>10,000 1,000-5,000 <5 2 ‘EER"'Gé :% ; g?

Duns and Ros (1963) Modifier

Duns et Ros (1963) ont développé leur modéle basé sur trois régions différentes : bulle,
bouchon et flux de vapeur. Ce modele empirique de la chute de pression le long du puits est le
résultat d'une étude intensive en laboratoire de 4 000 essais d'écoulement & deux phases. Les
expériences ont été réalisées dans des tubes verticaux d'un diamétre allant de 1,26 a 5,60 pouces
pour l'écoulement gaz-eau (Brill & Mukherjee, 1999), et I'écoulement gaz-diesel. Dans le
modele hybride présenté dans ce rapport, la corrélation de Duns et Ros a été choisie pour les
écoulements a bulles et a bouchons en raison de sa bonne précision a prédire la chute de pression
dans ces régimes d'écoulement pour les fluides air-eau et gaz-pétrole, pour une large gamme de
diamétres de tube[42].

e |l dispose d'une carte du régime d'écoulement élargie par les travaux de Gould et
al. Celle-ci comprend une nouvelle région de transition entre I'écoulement des
bulles et des limaces, et une région supplémentaire d'écoulement de I'écume a haut
débit. La retenue est considérée comme une absence de glissement pour
I'écoulement de I'écume, et est interpolée sur la transition bulle-limace.

e Les autres relations de hold-up sont comme pour les Duns and Ros classiques. Le
frottement est calculé par la méthode proposée par Kleyweg. Celle-ci utilise un
facteur de friction monophasique plutdt que biphasique, mais implique l'utilisation
d'une vitesse moyenne du fluide. Kleyweg prétend que cette méthode est meilleure.

e Duns and Ros Modifier donne les plus fortes chutes de pression dans le régime du
slug flow pour les puits de pétrole[43].
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e. Insertion de la corrélation de choix :

Dans PIPESIM, la corrélation peut étre modifiée dans les parameétres de simulation dans
I'onglet de corrélation d’écoulement comme indiqué dans :

GEG % (BEE 6 85 - o~ [

VFP ESP Gas Perforation |Simulationg Flowline Zone Fluid GIS  Network Results

tables design lift~ design settingsJ/ manager manager manager ~ map schematic manager
N
Q Simulation settings (m| X
We -
| Flow correlations | Heat transfer | Erosion/Corrosion | Environmental | Output variables | Advanced

[l | @ Use global Use local

VERTICAL FLOW (MULTIPHASE)

ce; Baker Jardine :
Correlation:  |Duns & Ros v I

Friction factor: |1

Holdup factor: |1

HORIZONTAL FLOW (MULTIPHASE)
Source: Baker Jardine
Correlation: | Beggs & Brill Revised
Friction factor: |1

Holdup factor: |1
VERTICAL-HORIZONTAL SWAP ANGLE
Swap angle: |45 deg

SINGLE PHASE
Correlation: | Moody

| [dripesim @

Figure 3-19:Choix de la corrélation d'écoulement

3.4.6 Equipement :

Comme il le sait bien, il est nécessaire de relier le puits a un pipeline extérieur pour établir
une corrélation avec la pression et le débit du réseau, ainsi que d'ajouter une vanne de calage
pour contrdler le débit a venir.

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

<
WELLSTREAM OUTLET CONDITIONS

Provide boundary conditions for use in network simulations
with boundary conditions specified at the surface

o (wellstream outlet). The fluid model defined represents the
full wellstream fluid mixture to account for gas lift injection,
multiple completions, etc.

PQ curve:

Pressure: psia

Temperature: degF

Liquid flowrate - : STB/d

FLUID MODEL

Fluid: - Edit... |4 New...

Figure 3-20:Equipement de surface du puits A
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3.5 Performance des puits :

3.5.1 Introduction :
Comme mentionné dans les sections précédentes de I'analyse nodale, afin d'évaluer la
performance du puits A, nous appliquons le principe mentionné pour trouver le point de solution
ou comme il est appelé point de fonctionnement.

3.5.2 L'analyse nodale dans PIPESIM :

La tache d'analyse nodale, le puits de forage a été choisi comme point nodal, le réservoir
comme point de départ et la téte de puits comme point d'arrivée. La pression de sortie (pression
de la téte de puits) est fixée a 3165,166 psia, puis le simulateur peut étre exécuté avec les
résultats suivants (Figure 3-21) :

Q= 3350,578 STB/d Well
8000 P=6274,129 psia
7500 /
-~ 7000 _\ /
& 6500 .
£ 6000
8 5500
2 5000
= 4500
& 4000
~§ 3500
£ 3000
o 2500
3 2000
g 1500
1000
500
0
0 5000 10000 15000 20000 25000 30000 35000
Stock-tank liquid at nodal point (STB/d)
Inflow: Outflow:
Reservoir pressure Drawdown limit
Erosional velocity ratio maximum Inversion point for stable tubing production
Bubble point pressure at nodal analysis point O Operating Points

Figure 3-21:Point de solution pour le puits A

Comme présenté, le puits A fonctionné naturellement sans qu'il soit nécessaire de recourir
a des méthodes d'amélioration de I'état initial du réservoir et du puits avec un débit de 3350,578
STB/d et une pression de 6274,129 psia.

3.5.3 Calculs d'erreur :
Afin de confirmer les résultats donnés par le simulateur, les calculs d'erreur sont essentiels
pour identifier la différence entre la valeur mesurée par le DST et la valeur calculée.

L'équation d'erreur :

Valeur . — Valeur ;
Erreur = mesure calculee < 10% (3-8)
Valeury,psyre

FHC-2020 66



Chapitre 3:Modélisation et performance des puits

Tableau 3-8:Les valeurs mesurées et calculées du DST.

DST PIPESIM Erreur (%)
Débit (STB/d) 3139,873 3350,578 6,7106217
Pression (psia) 6305,681 6274,129 0,50037419

Comme la régulation de 10 % de l'erreur, notre modeéle vérifie les normes et peut étre
considéré comme raisonnable et peut offrir des résultats en quelque sorte précis tout au long des
changements des conditions du puits et du réservoir.

3.5.4 Actualisation du modéle :
3.5.4.1 Introduction :
Aprés une certaine production, les effets de déplétion finiront par modifier les paramétres
du puits. Un test de build up a été effectué afin d'évaluer les nouvelles conditions du puits. Le
test a duré 200 heures, comme indiqué ci-dessous :

W E T T 17171 T T TTT11T T T TTTIT T T TT1T717 T T T 11T T T TTTTTH
u L N

-
-E, 1E . =
= = \-. \ 3
g N ¥y ]
= B . o.- N
2 B . |
T _/ ] ]
°
- +
&
ﬁ 0.1 2/ - E
b [+ ]
= = ]
o

0.01 11 11111l 11 111l L1 il 1 1 Lillll 1 1 1 IiIll 1 111

‘ 1E-3 0.01 0.1 1 10 100 1000

dt [hr]

Figure 3-22:Test de build up

Le build up test a été réalisé aprés 8 ans de production, l'analyse du test du puits montre
une pression constante/aucune barriere de débit a environ 50m. Ce qui peut étre di a la faille a
I'est. La pression a baissé, et I'lP est toujours élevé, montrant une trés bonne communication
entre le puits et le réservoir.

Tableau 3-9:Les informations de Build Up test.

Pg Pf Pt Débit GOR
Test Date IP
(psia) (psia) (psia) (m3/h) | (Sm3/Sm3)

Build Up | 27/09/2016 | 2877,997 | 2729,505 | 296,3222 | 8,60379 153 0,536

3.5.4.2 Actualisation de la corrélation VLP :
Aprés la modification des données, le choix de la corrélation peut étre modifié en fonction
de l'article mentionné précédemment [41]. Le puits A fait toujours partie du groupe (F), mais le
groupe de paramétres de production a changé comme suit (Tableau 3-10) :
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Tableau 3-10:0Onglet **Meilleures corrélations dans chaque groupe pour les puits ** (F) aprés
I'actualisation.

‘ Group I bgl(;d s(sf%?b V\LA)C' Total Points Correlation Strengtor/: Factor | Average At:/nsolme Error
FE 89 2.66
GRE 89 354
PET 4 89 357
PET5 89 3.63
<5 9 HB 89 364
ORK 89 364
Sl PET 2 89 364
PET 3 89 3.64
PET 89 364
5-30 6 ORK 100 10.31
FB 100 0.83
<2500 3070 . HB 100 13
' PET 4 100 0.62
e PET 3 100 0.64
< 4 PET 100 0.85
PET 5 100 0.85
GRE 75 0.54
MB 75 1.24
1,000-5,000 PET4 100 0.15
PET 5 100 0.46
5-30 1 PET 100 0.49
PET 3 100 0.58
GRE 100 0.62
30-70 14 ORK 71 15.64

Hagedorn & Brown et Orkiszewski sont les seules corrélations communes entre I’article et le
simulateur. Le facteur décisif entre les deux serait I'erreur dans les calculs comparaison au test
des données réelles :

5500

5000

Q= 809,3345 STB/d
P=2698,188 psia

£
un
Q
o

Pressure at nodal analysis point (psia)
w
8
(=]

=
8 &
=2 =1

8

o

0 5000 10000 15000 20000 25000
Stock-tank liquid at nodal point (STB/d)

Inflow: Outflow:
Bubble point pressure at nodal analysis point )  Operating Points

Figure 3-23:Point de solution pour I'actualisation du puits A a I'aide de Hagedorn & Brown
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Well

5500
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4500
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P=2592,306 psia
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3000
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g
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Figure 3-24:Point de solution pour I' actualisation du puits A avec Orkiszewski

3.5.4.3 Calculs d'erreur :
Afin de confirmer les résultats donnés par le simulateur, les calculs d'erreur sont essentiels
pour identifier la différence entre la valeur mesurée par le DST et la valeur calculée.

Notez que pour Hagedorn & Brown, la pression de sortie (téte de puits) est de 457,41
psia et de 354,93 psia pour le cas Orkiszewski. La différence entre les pressions a la téte du
puits et les données réelles est importante. Comme premiere hypothese, Hagedorn & Brown
semble étre plus présentable.

Pour en revenir au calcul de I'erreur, bien que la corrélation ORK donne une marge
acceptable pour la pression, la marge pour le débit est totalement inacceptable. En revanche,
HB donne un résultat raisonnable qui peut mieux représenter le modele.

Tableau 3-11:Les valeurs mesurées et calculées de Build Up test entre HB et ORK.

Build U test Hagedorn and | Erreur HB | Orkiszewski Erreur
P Brown (%) ORK (%)
Debit 768,7326 809,3345 5,28166751 1286,172 67,3107138
(STB/d) ’ ’ ’ ’ ’
(Pprseis:)lon 2729,505 2698,188 1,14735089 2592,306 5,0265158

3.5.4.1 Corrélation de Hagedorn &Brown :
Cette méthode est largement utilisée dans la corrélation généralisée du pétrole, qui
comprendrait toutes les gammes pratiques de débits, une large gamme de GLR, toutes les tailles
de tubing habituellement utilisées et les effets des propriétés des fluides. Elle nécessite des
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corrélations a la fois pour le holdup du liquide et le facteur de friction. Les régimes d'écoulement
ne peuvent pas étre déterminés[44].

3.6 Conclusion

Comme nous l'avons observé tout au long du chapitre, I'évaluation du comportement d'un
puits & l'aide de diverses méthodes, principalement I'analyse nodale, permet d'identifier I'état du
puits et ce qui doit étre corrigé ou modifié :

Au premier état, le puits produisait avec un débit élevé malgré la pression supréme de la
téte de puits.

Par la suite, I'énergie naturelle du puits a chuté, ce qui a entrainé de mauvaises
performances et le fait qu'il produise a peine est le signe qu'une intervention supplémentaire est
nécessaire pour optimiser la production du puits.

Le choix d'une corrélation de performance de tubing VLP est un facteur critique dans la
présentation d'une simulation de modélisation de puits.
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Chapitre 4:Etude de cas

4.1 Introduction :

Dans le chapitre précédent, la modélisation montre que le puits A produit dans des
conditions instables, mais que le réservoir communique trés bien avec la basse pression et le
débit. Afin de renforcer la productivité du puits, une récupération secondaire telle que I'injection
d'eau ou de gaz non miscible est recommandee en premier lieu pour augmenter la pression du
réservoir. Comme deuxiéme recommandation, une méthode d'activation pourrait permettre
d'aider le puits a augmenter le débit dans une marge acceptable.

4.2 Diagnostic du réservoir :
4.2.1 Introduction
Afin de diagnostiquer le réservoir, deux grands ensembles de données peuvent étre
analysés : I'analyse de la courbe de déclin et la baisse de pression du réservoir.

4.2.2 Déclin de pression
Choisir la sensibilité de I'inflow et faire une gamme allant de la pression actuelle du
réservoir de 2877.997 psia jusqu'a 2600 psia comme presenté dans la (Figure 4-1)

5500

5000

4500

4000

3500

3000

2500

2000

1500

Pressure at nodal analysis point (psia)

1000

500

0 2000 4000 6000 8000 10000 12000 14000 16000 18000 20000 22000 24000 26000
Stock-tank liquid at nodal point (STE/d)

m— [nflow: PWSTATIC=2600 psia = Inflow: PWSTATIC=2700 psia == Inflow: PWSTATIC=2800 psia = Inflow: PWSTATIC=290{ psia = Ouiflow:
0 Operating Points

Figure 4-1:sensibilité de I'inflow sur la pression du réservoir (Pr)

Comme illustré lorsque la pression du réservoir atteint 2683,2 psia marque le puits A
cessera de produire s'il reste avec I'énergie naturelle. La chute de pression est estimée a 40 psia
par an avec un faible débit.

Cela se traduira par une production continue de 4 ans et 10 mois de production instable si
aucune intervention n'est effectuée dans le puits A.

4.2.3 Déclin du débit :
D'aprés le taux historique de production des HC du puits A et I'analyse nodale de I'état
initial et réel du puits, on constate que le puits produit maintenant avec un débit
remarquablement faible (Figure 4-2).
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Figure 4-2:Le déclin du débit de pétrole/gaz en fonction du temps.
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Comme pour les précédents, le puits a besoin d'une assistance pour produire de maniére
économique. Deux meéthodes d'activation sont proposées pour améliorer les performances du
puits.

4.3 Gaz Lift

4.3.1 Introduction :

Le gaz lift est le processus de soulévement ou d'extraction d'un fluide d'un puits en injectant
du gaz dans le puits par le tubing, le tubage, I'annulaire ou le riser. Le gaz injecté aere le fluide
pour lui faire exercer une pression inférieure a celle de la formation ; la pression plus élevée de
la formation qui en résulte force le fluide a sortir du puits de forage. Le gaz peut étre injecté de
maniére continue ou intermittente, selon les caractéristiques de production du puits et la
disposition de I'équipement du gaz lift.

4.3.2 Données du Gaz lift :
Les données relatives aux gaz lift comprennent de nombreux parameétres, mais I'étude se
concentrera sur trois d'entre eux :

e Densité du gaz 0,7.
e Profondeur de la vanne d'injection.
e La quantité d'injection.

4.3.2.1 La quantité d'injection :

Afin de déterminer la quantité d'injection du gaz, "PIPESIM Gaz lift response " peut
donner des diagraphes analytiques pour déterminer la performance du puits sous gaz lift. Une
gamme de 1-10 mmscf/d de quantité d'injection a été choisie avec une pression d'injection de
surface de 1700 psia et une pression de téte de puits de 868.096 psia suffisante pour atteindre la
pression de la conduite qui va de 270-370 psia.
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Figure 4-3:Quantité d'injection de gaz en fonction du débit du liquide.

Comme observé, les graphiques montrent gu'il existe une limite ot plus le débit d'injection
augmente, moins le puits produit de liquide, ce qui entraine un effet inverse. Sur ce spot, les
deux termes maximum et débit d'injection optimal car I'ingénieur a tendance a choisir I'optimum
plutét que le maximum.

4.3.2.2 Analyse économique :
Afin de définir cette méthode d'activation, une fonction a été adaptée pour calculer les
gains et les pertes, comme le montre I'équation.

Profits($/d) = Poy * Q, — Py; * Qg (4-1)

Ou:

Pyi;: Prix du pétrole (3$) par baril 45,04 $ (comme au moment ou cette phrase a été écrite).
Q,: Débit d'huile (STBA).

Pg;: Prix du gaz injecté ($) par mmscf (727,74 $).

Qgi: Débit de gaz injecté (mmscfd).

Un graphique qui représente les bénéfices par rapport au debit d'injection tel que présenté
ci-dessous :
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Figure 4-4:Graphique des bénéfices par rapport au débit d'injection de gaz

Il convient de mentionner que le débit d'injection est limité par la disponibilité du gaz, les
installations de surface, le nombre de puits d'injection et de puits de gaz lift. Une étude a grande
échelle doit étre réalisée sur I'ensemble du champ pour décider précisément du débit d'injection
optimal.

Le débit d'injection optimal est de 8 MMscf/d.

4.3.2.3 Profondeur de la vanne d'injection.

Afin d'identifier completement la profondeur de la vanne d'injection, il faut connaitre les
compresseurs de l'installation de surface et la pression d'injection ainsi que la pression de téte
du puits. En I'absence de données sur la surface, la détermination de la profondeur sera liée a la
performance du puits.

DEBIT (STB/J)
1400

N
w
o
o

3
o
2
w
o
=
@]
e
o
o
Q.

4 mmscf/j ®— 8 mmscf/j

Figure 4-5:Graphe du débit en fonction de la profondeur
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Comme observé le plus bas nous injectons le gaz, plus le débit est élevé. Cependant, cela
se fera au colt des capacités des compresseurs d’injection de pression de surface et des
installations de surface.

4.3.2.4 Point d'injection le plus profond (PIPESIM) :
Le logiciel donne la possibilité de rechercher le point d'injection le plus profond en
exécutant une tache appelée "Deepest injection point” dans I'onglet "Gaz Lift" et en entrant les
données suivantes (Figure 4-6) :

T GEWé 52 o B .

Gas |Perforation Simulation Flowiine Zone Fluid GIS  Network Results
lift ~ design settings manager manager manager > map schematic manager

M Deepest injection point [m] X
Name: Well - Deepest injection point

Description: | Deepest injection point
"D:e:'e:bé:svt'i'hj:e'c:tib'hvbb'ivr'\t':. Engine console | Dip resdfs

BOUNDARY CONDITIONS

Branch end: Well - Wellhead
Calculated variable: Production rate
Production outlet pressure: psia
Reservoir pressure: 2877,997 psia
Reservoir temperature: 2444 degF
GOR: 859,0313 SCF/STB
Watercut: 0 %

INJECTION PARAMETERS

Operating injection pressure: | 1700 psia
Surface injection temperaturej 90 degF
Target injection rate: 8 mmscf/d

CALCULATION OPTIONS

Injection gradient: Include friction losses

DEPTH CONTROL

Gas injection depth: Optimum depth
Maximum injection TVD: 3329,67 m
Minimum valve injection DP: | 150,0001 psia

Figure 4-6: Point d'injection le plus profond du Gaz lift.

Aprés avoir lancé la simulation, les résultats suivants sont présentés (Figure 4-7) et la
profondeur est de 3240,537 m.
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Figure 4-7:Résultats du point d'injection le plus profond de gaz lift
4.3.3 Design de Gaz Lift :

Aprés avoir introduit plusieurs entrées dans le logiciel, il est possible de créer un dessin
pour des courbes comme indiqué dans la Figure 4-8:
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------- Open
___________________________________ —-— Dlp

Figure 4-8:Design de Gaz Lift

La pression de fonctionnement est appelée a changer apres la mise en place de la
conception de Gaz lift, un certain nombre de facteurs jouent un réle dans son changement
comme le type de vanne. La nouvelle pression d'injection de fonctionnement est de 1847 psia.
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La boite de dialogue de design du Gaz lift est utilisée pour créer un design détaillé de
I'emplacement et du type de vannes a insérer dans le tubing pour maximiser le potentiel du puits.
Elle offre de nombreux résultats tels que la pression, les gradients de température, la pression
d'ouverture et de fermeture des vannes et la pression d'injection la plus profonde.

Le systeme de complétion final aprés l'installation de nombreuses vannes a gaz est présenté
dans le document. Le processus d'installation des vannes doit étre planifié a I'avance en placant
des vannes factices a des endroits potentiels ou la vraie vanne a gaz sera placée plus tard. Ce
processus permettra de passer de I'énergie naturelle a un systéeme de récupération artificielle sans
avoir a recourir a des interventions lourdes telles que le workover ; il peut étre réalisé par des
opérations filaires relativement simples et peu colteuses pour retirer les vannes factices et les
remplacer par des vannes d'injection de gaz.

La fonction des vannes supérieures est d'aider a ouvrir éventuellement la vanne la plus
basse. Une fois ouverte, elle ne sera généralement pas fermée, sauf en cas de besoin dans le cas
d'un gaz lift continu, ce qui est le cas pour le puits A.

Le schéma final de complétion est affiché (Figure 4-9) qui montre la profondeur d'injection
de la vanne avec toutes les autres informations nécessaires :

0m General | Tubulars | Deviation survey | Downhole equipment | Artificial lift | Heat transfer | Completions | Surface equipment
C; SURFACE EQUII ) GAS LIET
S:k Injection option: () Fixed injection perts  (® Injection valve system
g_gmr; _______ ~H—__| Tubing flow from Gas lift Active  MD Manufacturer  Series Valve type Port size Ptro St
-------------- g Preforation m N in * | psia " |psia
\ 1 |SLB (Camco)_.. 687,56 SLB (Camco)  R20 IPO 0.25 1653,041
= 2 |SLB (Camco)_.. 1285,634 SLB (Camco)  R20 PO 025 1661,072
68m__ 3 |SLE (Camco).... 173878 SLB (Camca)  R20 10 0,25 1668,286
GEm — SLB (Camco) R20 4 |SLB (Camco)_.. 2152,267 SLB (Camco)  R20 PO 025 1675,23
SLB (Comeo R20 1 5 |SLB (Camco).... 2475487 SLB (Camca)  R20 PO 025 1680,807
6 |SLE (Camco)_... 2737753 SLB (Camco)  R20 10 025 1685,109
1286 m |_SLB (Cameo) R20 2 7 |SLE (Camco).... 2045, 48 SLB (Camca) | R20 PO 025 1687182
g -~ SLB (Camco) R20 3 | 8 |5LB(Camco) .. 3108,848 SLB (Camco)  R20 PO 025 1686,914
1759 m _ 9 |SLB (Camco)_... 3231,943 SLB (Camca)  R20 PO 03125 1752757
2152 i 10 |SLB (Camco)_.. 3327734 SLB (Camco)  RDO Orifice 05
A - SLB (Camca) R20 4 +
HEm [ Si8 (camco R0 5 ' GAS
uEm | S8 Camco) | GAS PROPERTIES _
_~ SLB (Camco) R20 & Gas specific gravity: () Specify  (®) Use fluid model
-~ _| SLB (Camca) R207 FLUID MODEL
1| SLB (Camco) R20 8 Fluid: | Gas injection - Edit.. =+ New..
Casing 3
SLB (Camco)_RDO ) PUMP LIFT
Pk
- . Tubing Equipment Name Active  MD
’ Casing 4 m
_ASNa +

Figure 4-9:Complétion de Gaz Lift

4.3.4 Choix de la duse :

La duse, parfois aussi appelée "choker valve", est un type de vanne de contrOle,
principalement utilisée dans les puits de production de pétrole et de gaz pour controler le flux
des fluides de puits produits. Les duses servent également a tuer la pression du reservoir et a
réguler la pression en aval dans les conduites.

Les duses permettent I'écoulement du fluide par une trés petite ouverture, congue pour tuer
la pression du réservoir tout en régulant la production du puits. Les fluides du réservoir peuvent
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contenir des particules de sable. C'est pourquoi les duses sont généralement congues pour traiter
un service érosif [45].

Le choix de la taille du la duse dépend de la performance du puits par rapport a la quantité
de gaz injectée au moment de la noyade :

System analysis : Well - System analysis

Stock-tank liquid flowrate at outlet (STB/a)

2 3 4 5 6 7 8 9 10
Gas lift data-TargetinjectionRate (mmscf/d)

[V]=8= DBEAN=0.31496 ins [V /== DBEAN=03937ins [ =#= DBEAN=0.47244 ins [V|~#~ DBEAN=055118 ins [/ =8~ DBEAN=0.62992 ins [V]~#=~ DBEAN=0.70666 ins

Figure 4-10:Taille optimale de la duse
D'apreés la figure précédente, la taille optimale de la duse est de 0.63 pouce (16 mm).

4.3.5 Point de solution avec Gaz lift installé :
Afin d'évaluer la progression du puits A et I'effet de la méthode d'activation appliquée sur
celui-ci, une analyse nodale est essentielle pour garder une trace des données.

Q=2016,05 STB/d
P=2430,337 psia

g

Pressure at nodal analysis peint (psia)
" w
g

0 2000 4000 6000 8000 12000 14000 16000 18000 20000

10000
Stock-tank liquid at nodal point (STB/d)

— Inflow: = Qutfiow. O Openating Points

Figure 4-11:Courbes de outflow/inflow pour le puits de Gaz lift A

Comme on l'a fait remarquer, I'augmentation du débit pour I'étude de cas utilisant la
méthode du Gaz lift a fait passer le débit de 809 ,3345 STB/d a 2016,05 STB/d.
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V., =V
Augmentation(%) = (%) + 100 (4-2)
an

La valeur de l'augmentation est de 149,1 %.

4.3.6 Preévision de la performance des puits avec Gaz lift :
Afin de prédire le débit du puits, il est important de préciser que le systéme est stable et
que le seul parametre variable est la pression du réservoir comme situation idéale. En tenant
compte du fait qu'aucun facteur extérieur n'affectera I'état du puits.
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o
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P
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=
n
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0 2000 4000 6000 8000 10000 12000 14000 16000 18000 20000
Stock-tank liquid at nodal point (STE/d)

Figure 4-12:Sensibilité de la pression du réservoir avec le Gaz lift

Comme le montre la (Figure 4-12), le puits a une durée de vie d'environ 20 ans, avec un
épuisement moyen de 43,51 psia par an dans ce champ, et comme le GOR ainsi que d'autres
parameétres ne sont pas pris en compte, la prévision peut étre un peu fausse.
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4.4 Pompes électriques immergées (ESP) :

4.4.1 Introduction :

Plusieurs opérations sont effectuées dans le cadre de la conception d'un puits ESP afin de
calculer et de rendre compte des performances d'un puits avant et aprés l'installation d'un ESP.
Dans ce cas, nous choisissons la pompe en fonction de sa disponibilité sur le marché.

4.4.2 Les informations de la pompe :

Informations Conflgu_ratlon Type de Diamétre Fréquence
sur I'appareil Ne de Stages | de la mise en stagin (in)
pp scéne ging (Hz)
REDA 540
GN4000 95 CR-CT ARZ 5,13 60

Ces paramétres étaient donnés par la manufacture "Schlumberger”.
4.4.3 ESP dans PIPESIM :

Le logiciel a dans sa base de données une variété de collections ESP, dans cette étude de

cas particuliére, le choix est limité a un modele.

La selection standard de la conception de I'ESP se ferait en choisissant une pression de
sortie et un débit souhaité. Un certain nombre de pompes seraient affichées et un choix serait
fait en fonction de la politique de I'entreprise et du prix de la pompe.

ESP

Name:

Active:
Measured depth:

Manufacturer:
Model:

Diameter:

Series:

Min. flowrate:

Max. flowrate:

Base frequency:
Operating frequency:
Operating speed:
Stages:

Head derating factor:
Rate derating factor:

Power derating factor:

Viscosity correction:
Gas separator present:

Separator efficiency:

~ ) PERFORMANCE DATA

ESP
v
9842,52 ft

GN4000

513 in
540

3200 bbl/d
4800 bbl/d
60 Hz
60 Hz
3499 992 pm

~) CALCULATION OPTIONS

J
v
100 %

Performance curve | Variable speed curve
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Figure 4-13:ESP inputs dans PIPESIM
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4.4.3.1 Sélection de la profondeur

Afin de sélectionner la profondeur optimale, comme cela a été fait précédemment dans le
cas de Gaz lift. Une analyse du débit en profondeur doit étre faite pour mieux déterminer le bon
placement de I'ESP.

DEBIT (STB/))
1300 . 1400

p=
[+ 4
=
w
[a)
z
o}
"
o}
o
Q.

Figure 4-14:Profondeur en fonction du débit ESP

La profondeur idéale est le point le plus profond que les étages de pompe peuvent atteindre
dans I'étude de cas actuelle, soit 3100 m.

4.4.4 Fonction de domaine de la pompe :

Chaque pompe a une certaine limite ou elle fonctionne avec plus d'efficacité. Ce domaine
est observé dans la courbe de performance.

REDA GN4000
95 Stages, 3500 RPM, 60 Hz
5 s |128
4500 ' > |26
60
4000 i 55 124
| 122
3500 i 50 120
: 45
3000 | z[118
g | 40 % |-116 g
g S0 | 353|114 2
= \ 021128
= 2000 | 021128
: 25 <110
1500 | 20 [108
‘ s 106
1000 : 104
i 10
500 : i N 102
| = 100
1000 2000 3000 4000 5000 6000
Flowrate (bbl/d)

Figure 4-15:Courbe de performance de la pompe REDA GN4000
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La marge dans laquelle la pompe fonctionne est limitée entre 2900 bbl/d et 4800 bbl/d.

4.4.5 Point de solution avec I'ESP installé :

Afin d'évaluer la progression du puits A et l'effet que la méthode ESP produit sur le
systéme, une analyse nodale est essentielle pour garder une trace des données.
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3 2800 e

& 2600 R

E 2400 K

§ 2200 / \
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1400 P= 2558,854 psia

1200
1000
800
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ro
8
(=]

Pressure at nodal anal

400
200

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000
Stock-tank liquid at nodal point (STB/d)

Inflow: Outflow: Reservoir pressure
Drawdown limit AQFP Inversion point for stable tubing production
Bubble point pressure at nodal analysis point O Operating Points

Figure 4-16:Courbes de outflow/inflow pour le puits A avec une ESP

Comme on l'a fait remarquer, l'augmentation du débit pour I'étude de cas utilisant la
méthode du Gaz lift a fait passer le débit de 809.3345 STB/d a 1436.824 STB/d.

La marge d'augmentation est de 77,53 %.

4.4.6 Influence de la sensibilité :

L'influence que chaque parametre pourrait avoir sur le systeme varie, les parametres les
plus importants sont:

e GOR
e Fréguence du moteur
e Nombre d'étages de la pompe.

4.4.6.1 Influence du GOR :

La sensibilité du GOR est commune a la fois pour I’inflow et l'outflow. Si I'objet commun
est sélectionné comme objet de sensibilité dans l'inflow ou I'outflow, le méme objet de
sensibilité, la méme variable et les mémes valeurs seront utilisés pour I'inflow et I'outflow lors
de l'opération d'analyse nodale.
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Figure 4-17:Sensibilité du GOR

D'aprés la figure ci-dessus, on remarque que si le GOR augmente, le débit d’huile va
diminuer et cette augmentation va affecter négativement la pompe (aspect technique
cavitation). Néanmoins, l'effet est fortement réduit en raison de I'effet de séparateur de gaz.

4.4.6.2 Influence de la fréquence du moteur :

La fréquence de la puissance d'entrée est le plus souvent déterminée par le systeme de
distribution électrique du pays dans lequel le moteur est utilisé. Les fréquences les plus
courantes sont 50 Hz et 60 Hz. La diminution de la fréquence sur un moteur a courant alternatif
diminue sa vitesse [46].
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Inflow: — Qutflow: FREQUENCY=50 Hz
—— Outfiow: FREQUENCY=65Hz ) Operating Points

Outflow: FREQUENCY=55 Hz Outflow: FREQUENCY=60 Hz

Figure 4-18:Sensibilité a la fréquence de fonctionnement
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Comme le montre la conclusion (Figure 4-17), nous pouvons Voir que Si nous augmentons
la fréquence du moteur de la pompe, le débit d'huile augmentera.

4.4.6.3 Influence du nombre d'étages de la pompe :

Les étages de la pompe sont les composants qui communigquent une augmentation de
pression au fluide. L'étage est constitué d'une roue en rotation et d'un diffuseur fixe. Les étages
sont empilés en série pour augmenter progressivement la pression jusqu'a celle calculée pour le
débit souhaité [47].
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Figure 4-19:Sensibilité du nombre d'étages de pompe

Comme l'illustre la figure ci-dessus, on constate que si I'on augmente le nombre d'étages
de la pompe, le debit d'huile augmentera de telle sorte que si I'on augmente les étages de 95 a
190 (soit le double), on aura un gain de 81,5 %. En raison des limitations mateérielles, 95 étages
ne peuvent étre dépassés.

4.4.7 Prévision de la performance de puits avec I'ESP :

Afin de prédire le débit du puits, il est important de préciser que le systéme est stable et
que le seul parameétre variable est la pression du réservoir comme situation idéale. En tenant
compte du fait qu'aucun facteur extérieur n'affectera I'état du puits.
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Figure 4-20:La sensibilité de la pression du réservoir avec I'ESP

Comme le montre la (Figure 4-19), le puits a une durée de vie de 6 ans avec un déplétion
moyenne de 43,51 psia par an dans ce champ.
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Chapitre 5:Etude comparative entre le Gaz lift et 'ESP

Chapitre 5:Etude comparative entre le Gaz lift et I'ESP
5.1 Les critéres de présélection :

Comme mentionné précédemment au point "Critéres de choix de la méthode d’activation
des puits", certains critéres doivent étre respectés et pris en considération avant de choisir
I'approche artificielle souhaitée.

5.1.1 Productivité du puits :
La productivité du puits A est comprise entre 2500 et 1200 STBI/j.

Tableau 5-1:L'effet de la productivité du puits sur la méthode artificielle (partiellement) [26].

Productivité du puits Gaz lift ESP
<6000 m*d | <37739 STB/j \ \
500-2300 m®/d | 3145-14467 STBIj \/ \/
32-500 m¥d | 202-3145 STBJj N \

Le (Tableau 5-1) montre que les deux méthodes peuvent pleinement supporter le débit
requis qui s'écoule dans le puits A.

5.1.2 Profondeur du puits :

La profondeur du puits A est de 3453 m déterminée par le cable de Wireline. Cette
profondeur est plus précise que celle estimée durant le forage.

Tableau 5-2:L'effet de la profondeur du puits sur la méthode artificielle (partiellement) [10].

Profondeur du puits Gaz lift ESP
3000-3600 m \ (P, T°)
<2400 m \ \

Le tableau ci-dessus montre que le Gaz lift peut fonctionner a la profondeur voulue.
Cependant, I'ESP dépend de la pression du point de bulle et de la température du puits. D'apreés
les puits proches, cette condition est bien adaptée au modele REDA GN4000 ESP.

5.1.3 Les problémes de fonctionnement :
Les problemes de fonctionnement sont liés aux propriétés du champ et a la politique de
I'entreprise.
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Tableau 5-3: comparaison de la performance des deux méthodes sous différentes
conditions (partiellement).

Probléme Performance de la méthode | Performance de la méthode
Gaz lift Electric Submersible Pump
GOR élevé Excellente Bonne (avec séparateur rotatif
de gaz)
Débit elevé Excellente Excellente
Bonne (avec changement de
Flexibilité pour les débits Bonne
Fréquence)
Présence des dépots Moyenne Moyenne
) . Moyenne (avec séparateur
Présence de gaz libre Excellente y (. P
rotatif de gaz)

En ce qui concerne les difficultés d'exploitation, le puits A semblé avoir des problémes de
dép6ts d'asphaltenes comme on I'a observé (Figure 4-2) avec le reformat pour les opérations de
coiled tubing. La production de sable est insuffisante car il s'agit d'un liner perforé cimenté.

La différence est que le Gaz lift fonctionne parfaitement avec un GOR élevé alors que
I'ESP a besoin d'une installation de séparateur de gaz pour avoir de bonnes performances.

5.1.4 La procédure d'installation :

Pour chaque méthode d'activation des puits, une procédure d'installation doit étre
effectuée. Pour le Gaz lift, si I'entreprise prévoit d'installer un Gaz lift dans les derniéres phases
du puits, des vannes factices sont installées dans le mandrin a poche latérale a une certaine
profondeur en attendant d'étre remplacées par une vanne de gaz lift au cas ou le puits en aurait
besoin. Si le gaz lift n'est pas prévu, une opération de workover est nécessaire pour installer la
vanne de gaz lift ou une technique appelée "velocity string™ ou un train de tubing de petit
diamétre passe a l'intérieur du tubing de production d'un puits comme traitement correctif pour
résoudre les problemes de chargement de liquide [48].

Pour l'installation de I'ESP, une opération de workover est nécessaire pour compléter la
procédure d'assemblage et pour établir I'équipement de surface permettant de surveiller et de
controler la pompe.
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5.2 Etude technique:
5.2.1 Apergu rapide :

Tableau 5-4:Comparaison technique entre le gaz lift et I'ESP

Gaz Lift ESP
Débit d'injection de gaz 8 /
(MMscf/j)
Ne d’étage / 95
Débit d’huile (STB/j) 2016.05 1436.824
La valeur d'augmentation 149.1 77 53
(%)
Durée de vie du puits
(années) 20 6
Performance en cas de Excellente Bonne (avec séparateur
GOR éleve rotatif de gaz)
Performance en
Bonne Moyenne
profondeur
Simplicité de design Oui Moyenne

Les résultats de la comparaison de la production (Tableau 5-4) montrent que la méthode
de gaz lift donne un taux de production plus élevé par rapport a la méthode ESP sous les mémes
conditions de puits. En outre, elle est meilleure en cas de GOR élevés, plus grande profondeur

et également en terme de simplicité de la conception.

5.2.2 Prévisions de la production avec les deux méthodes d'activation :

Afin de prédire la baisse du débit, on considére que la chute de pression est de 43,51 psia
par an. Ainsi, chaque année représente un débit. Tout cela est inseré dans une feuille de calcul

Excel qui est représentée dans le graphe ci-dessous :
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Figure 5-1:Prévisions de la production avec gaz lift et ESP.

Comme on l'a observeé, le Gaz lift surpasse I'ESP en matiére de débit de pétrole et il
continue a fonctionner pendant des années presque trois fois plus que I'ESP.

5.3 Etude économique :

L'aspect économique est, avec la sécurité, le critére le plus important dans la prise de
décision. Apres I'étude technique, le facteur déterminant d'un choix qui a un rendement éleveé
rapporte un poids économique important.

5.3.1 Les bases de I'économie :
5.3.1.1 Valeur actuelle nette (VAN) :

La valeur actuelle nette (VAN) est la différence entre la valeur actuelle des entrées de fonds
et la valeur actuelle des sorties de fonds sur une période donnée. La VAN est utilisé dans
I'établissement du budget d'investissement et la planification des investissements pour analyser
la rentabilité d'un investissement ou d'un projet prévu [49].

n

Cy

VAN = I, + y —1—
*T L+
1=

(5-1)

I, = Dépenses d'investissement initiales.

Cr = Net cash inflow-outflows au cours d'une seule période t.

| = Taux d'actualisation ou rendement qui pourrait étre obtenu dans des investissements
alternatifs.

t = Nombre de périodes.
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a. Cash-flow net :

Le cash-flow est le montant net des liquidités et des équivalents de liquidités transférés
dans une entreprise et hors d'une entreprise. Au niveau le plus fondamental, la capacité d'une
entreprise a créer de la valeur pour les actionnaires est déterminée par sa capacité a générer des
cash-flow positifs, ou plus précisement & maximiser le cash-flow libre a long terme[50].

b. Utilisation de la VAN dans la prise de décision :

Un investissement avec une VAN positive est rentable, mais un investissement avec une
VAN négative n'entrainera pas nécessairement une perte nette : c'est juste que le taux de
rendement interne du projet est inférieur au taux de rendement requis[51].

Si... Ca veut dire... Alors...

I'investissement
VAN >0 | apporterait une valeur | le projet peut étre accepté
ajoutée a l'entreprise

I'investissement
VAN <0 | soustrairait de la le projet peut étre rejeté
valeur a I'entreprise

Nous devrions étre indifférents dans la décision d'accepter ou
de rejeter le projet. Ce projet n'ajoute aucune valeur monétaire.
La décision devrait étre fondée sur d'autres criteres, par
exemple le positionnement stratégique ou d'autres facteurs qui
ne sont pas explicitement inclus dans le calcul.

I'investissement
n'entrainerait ni gain
ni perte de valeur
pour I'entreprise

VAN =0

c¢. Taux d'actualisation :

Un taux d'actualisation est le taux de rendement utilisé pour actualiser les cash-flows futurs
a leur valeur actuelle. Ce taux est souvent le colt moyen pondéré du capital (CMPC) d'une
entreprise, le taux de rendement requis ou le taux de rendement minimum que les investisseurs
s'attendent a obtenir par rapport au risque de Il'investissement[52].

5.3.1.2 Le délai de récupération des capitaux investis (DRCI)
Le délai d'amortissement désigne le temps nécessaire pour récupérer le colt d'un
investissement. En termes simples, la période d'amortissement est la durée pendant laquelle un
investissement atteint le seuil de rentabilite.

L'opportunité d'un investissement est directement liée a sa période de récupération. Des
délais de récupération plus courts signifient des investissements plus attrayants[53].

5.3.1.3 L’indice de profitabilité :

L’indice de profitabilité (IP), également appelé ratio valeur-investissement (VIR) ou ratio
profit-investissement (PIR), décrit un indice qui représente la relation entre les codts et les
bénéfices d'un projet proposé. Il est calculé comme le rapport entre la valeur actuelle des cash-
flows futurs attendus et le capital initial investi dans le projet. Plus I'lP est élevé, plus un projet
sera attrayant[54].

n I—Cf
= A -
P = (1+1i) (5-2)
I,
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5.3.2 Pompes électriques immergées (ESP) :

5.3.2.1 Données pour I'étude économique :

Notez que ces prix sont limités au contrat conclu entre le client et la société de services.
La société nationale SONATRACH a des prix plus bas en raison de certains avantages
politiques. Les prix pour les sociétés internationales et multinationales telles que PERTAMINA,
ENI et Anadarko peuvent étre jusqu'a trois fois plus élevés pour les mémes services.

Tableau 5-5:Les prix des opérations et des ventes ESP.

Montant

Unités
ESP + services d'équipements de surface 254625
Prix du pétrole 45,04 $/bbl
taux de production 1436.824 STB/J
Co0t de location de la pompe 2650.86 $/J
Durée d’opération Work Over 30 jour
Coiit de I’opération Work Over 2000 000
Durée de vie 60 mois
Taux d'actualisation 1 %

5.3.2.2 Analyse des investissements :

Afin d'analyser pleinement l'investissement, il existe trois parametres principaux qui
définissent le succes d'un certain projet : La valeur actualisée nette, la durée d'amortissement et
I'indice de profitabilité.

Tableau 5-6:Le calcul de la VAN pour le cas ESP.

Années 0 1 2 3 4 5
Investissement($) | 5 254 625 0 0 0 0 0
taux de
production / 1434,319 1304,423 1169,569 1023,134 870,9868
(STB/d)
Cumul du
production (STB) / 523526,435 | 476114,395 | 426892,685 | 37344391 | 317910,182
Prix du pétrole
($/STB) 45,04 45,04 45,04 45,04 45,04 45,04
Cash-flow ($) / 23579630,63 | 214441924 | 19227246,5 | 16819913,7 | 14318674,6
Co(t de location
de la pompe ($) / 967563,9 967563,9 967563,9 967563,9 967563,9
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Net cash-flow
$) / 22612066,73 | 20476628,5 | 18259682,6 | 15852349,8 | 13351110,7
Cash-flow
actualisé (1%) / 22388184,88 | 20273889,6 | 18078893,7 | 15695395,8 | 132189215
VAN (3) -2 254625 | 20133560 | 40407 449 | 58486343 | 74181739 | 87 400 660

e Lavaleur actuelle nette est de 87 400 660 $.
e L'indice de profitabilité est de 59,54%.
e Le délai de récupération des capitaux investis est de 36,5 jours.

5.3.3 Gaz Lift :
5.3.3.1 Données pour I'étude économique :

Dans le cas du Gaz lift, la méthode utilisée est I'injection continue de gaz par des vannes
annulaires. L'installation de ces vannes se fait par I'opération Wireline. Le codt de raccordement
du puits au réseau de gaz lift est également inclus.

Tableau 5-7:Les prix des opérations et des ventes Gaz lift.

Montant Unités
Raccordement au réseau de gaz lift (1,2 km 350 000,00 $
de pipe)
Prix de pétrole 45,04 $/bbl
production 2016.05 STB/J
Prix de gaz injecté 727,74 $/( mmscf/J)
Prix de gaz injecté 265626,2114 $/An
Durée de I’opération Wire-line 30 Jours
Co0t de Wire-line 25 000 $/J
Durée de vie 60 Mois
5.3.3.2 Analyse des investissements :
Tableau 5-8:Le calcul de la VAN pour le cas de Gaz lift
Années 0 1 2 3 4 5
Investissement 1100 000 0 0 0 0 0
$
taux de
production / 2016,05 2046,852 2046,852 1942,353 1833,847

(STBI/d)

Curmul du / 735858,25 747100,98 | 747100,98 | 708958,845 | 669354,155
production (STB) ' ' ’ ! !
Prix du pétrole

($/STB) 45,04 45,04 45,04 45,04 45,04 45,04
Cash-flow ($) / 33143055,58 | 33649428,1 | 33649428,1 | 31931506,4 | 30147711,14

Colt de
location de la / 265626,2114 | 265626,211 | 265626,211 | 265626,211 | 265626,2114

pompe ($)
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Net C"’g)"ﬂo"v / 3287742937 | 333838019 | 333838010 | 316658802 | 29882084.93
Cash-flow / 3255191027 | 330532692 | 33053269.2 | 31352356,6 | 29586222.7
actualisé (1%)

VANG®) | 1100000 | 31451910 | 64505180 | 97 558 449 128809510 158 497 028

e Lavaleur actuelle nette est de 158 497 028$.
e L'indice de profitabilité est de 149,1%.
e Le délai de récupération des capitaux investis est de 12,17jours

180 000 000
160 000 000
140 000 000
120 000 000

100 000 000

80 000 000 : ESP

—8— Gaz lift
60 000 000

40 000 000
20 000 000
0 o

3

-20 000 000 .
TEMPS (ANNEES)

Figure 5-2:VVAN de I'ESP et du Gaz lift.

5.4 Conclusion :

Les résultats de la comparaison entre I'ESP et le Gaz Lift, présentés ci-dessus, montrent
que le Gaz lift surpasse la pompe ESP sur différents aspects techniques et économiques. Il
convient de mentionner que le Gaz lift est un systeme qui doit étre installé sur un champ entier,
d’abord pour extraire le gaz indésirable, le traiter, puis le réinjecter dans les puits candidats pour
le Gaz lift afin d’augmenter leur productivité et d’extraire les hydrocarbures désirés. L'ESP, en
revanche, peut étre installé pour un seul puits sans créer un réseau énorme.
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Conclusion générale & Recommandations

Conclusion
Aprés la modélisation du puits, I'évaluation technique et économique du puits A, I'étude
de cas conclut les points suivants :

PIPESIM est un logiciel trés utile dans de nombreuses applications en production
telles que la modélisation des puits, la simulation du réseau de surface et la
conception des méthodes d'activation.

L'analyse nodale est I'outil optimal et nécessaire pour examiner la performance du
puits.

Les critéres supplémentaires sont négligés car, en raison du mangue de données
telles que I'emplacement et le transport.

Le choix de la corrélation VLP joue un r6le majeur dans la définition du modele
de puits et la minimisation de I'erreur de calcul globale.

Le Gaz lift est techniqguement et économiquement la meilleure méthode
d'activation pour le puits A.

Le Gaz lift offre une croissance de 120% du débit initial en revanche, la pompe
ESP ne donne gu'une augmentation de 70%.

Le gaz lift est plus efficace pour ce puits, car il offre une durée de vie plus longue
que I'ESP, ou I'ESP a fourni six ans que le gaz lift a livre.

Recommandations
A partir de cette étude, un certain nombre de recommandations devraient étre prises en
considération pour les recherches futures :

D'autres tests de puits devaient étre effectués afin de recueillir toutes les
informations nécessaires pour évaluer correctement la formation et les conditions
du puits.

Mettre a jour la corrélation VLP dans le logiciel car elle ne permet pas de
comparaison réelle entre les corrélations dans I'onglet du modele de calibration.

Il est propose d'optimiser le débit du gaz pompé en fonction de la modification des
parametres du réservoir.

Effectuer une vérification quotidienne du débit et de la pression d'injection pour le
puits A.

Avant d'installer le systeme, prendre en compte les problémes de fonctionnement
qui peuvent étre présents dans le puits tels que les solides (débris, sable...),
minéraux (sel...) En outre, les dépots organiques (asphalte...) et prévoir la solution
adéquate.

Il est proposé d'augmenter le nombre d'étages de la pompe pour le puits A si I'ESP
est la seule option disponible ou pour améliorer globalement les performances de
I'ESP, le débit a augmenté de 81,5% lorsque nous avons doublé le volume des
étages.

Il est recommandé de choisir une bonne qualité du matériel des équipements (cable,
protecteur...) pour éviter leur érosion lors d'une acidification.
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e Une premiere étude est approuvee pour prédéfinir la méthode d'activation qu'il est
possible de placer dans un certain puits pour réduire le colt des opeérations.
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