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Résumé

Résumeé

Ce projet de fin d’¢tude implique I'utilisation de la modélisation intégrée de la production
dans un nouveau champ du bassin de Guerne el Guessa, pour 1’¢laboration d’un plan de
développement initial de ce champ dont peu de données sont disponibles. Le défi de ce projet
se manifeste dans les études de pré élaboration de ce plan de développement. Plusieurs étapes
sont a exéecuter pour collecter les informations nécessaires sur le champ : traitement, analyse,
calcul et interprétation des résultats pour construire une base de données nécessaire a 1’étape de
la simulation. Des la collection de ces données, une évaluation de plusieurs scénarios de
développement a été faite, basée sur les prévisions de production fourni par le logiciel MBAL.
Enfin, le meilleur scénario est choisi selon une évaluation technique.

Mots clés : modélisation intégrée de la production, plan de développement initial, scénarios de
développement, prévisions de production, évaluation technique.

Abstract

This end of study project involves the use of integrated production modeling in a new field in
Guerne el Guessa basin, for the elaboration of an initial development plan for this field, of
which few data are available. The challenge of this project is manifested in the pre-development
studies of this development plan. Several steps are required to collect the necessary information
on the field: processing, analysis, calculation and interpretation of the results to build a database
necessary for the simulation stage. From the collection of these data, an evaluation of several
development scenarios was carried out, based on production forecasts provided by the MBAL
software. Finally, the best scenario is chosen according to a technic evaluation.

Keywords: integrated production modeling, initial development plan, development scenarios,
production forecasts, technic evaluation.
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K': Perméabilité.

Ka : Permeabilité absolue ou spécifique.
Ke : Perméabilité effective.

Kw : la perméabilité effective a 1’eau.
Ko : la perméabilité effective a I’huile.
Kg : la perméabilité effective au gaz.
Kr : Perméabilité relative.

Kro : Perméabilité relative de 1’huile.
krw : Perméabilité relative de I’eau.
Krg : Perméabilité relative du gaz.
Sw : La Saturation en Eau.

So : La Saturation en Huile.

Sg : La Saturation en Gaz.

PVT : pressure, volume, temperature.
Pb : Pression de bulle.

Psat : Pression de saturation.

FVF : Formation volume Facteur.

Bo : Le facteur de formation d’huile.
Bt : facteur de volume de formation en
deux phases.

Bg : facteur de volume de formation de
gaz.

GOR : gas-oil ratio.

Rs : Rapport gaz-huile de solution.
Tsc : Température standard.

Psc : Pression standard.

Pi : la pression initiale de réservoir
Kh : la conductivité.

Cf: compressibilité de la formation.
S: Skin.

C: Wellbore storage coefficient.
DST: Drill Stem Test.

@u : Porosité utile.

@r : Porosité résiduelle.

Vpore : Volume des pores.

Vtotal : Volume total.

VW : Volume d’eau.

@: la porosité.

@t : porosité totale.

@1 : La porosité primaire (inter-
granulaire).

@2 : La porosité
secondaire(intragranulaire).

Vo : le volume de I’Huile.

Vg : le volume du Gaz.

Pg : Pression de gaz

Xl

Po : Pression d’huile

Pw: Pression d’eau

Z . Le facteur de compressibilité du gaz.
STP: Standard Temperature and Pressure.
Co : Compressibilité de I’huile.

Pc: pression capillaire.

bbl : blue barrel.

STB: Standard barrel.

vg : la densité du gaz.

vo : la densité d’huile.

S * : La Saturation réduite

Sor : La saturation résiduelle en huile.
Swi : La saturation interstitielle.

Sgc : La saturation critique du gaz

o : Tension interfaciale

0 : Angle de contact

DD: Draw Down.

BU: Build-Up.

Pws : la pression statique du fond de puits
BHA: Bottom Hole Assembly.

JL: Viscosité.

Pr: Pression du réservoir

Pwf : Pression de fond

PI : I'indice de productivité.

qO: Le débit d’huile.

Qomax : Débit maximal d'huile.

A : Lasection

IP : Indice de Productivite.

IPR: Inflow Performance Relationship.
VLP: Vertical Lift Performance.

GLR: Gas-Liquid Ratio.

WOR: Water-Oil Ratio.

OOIP: Original Oil In Place.

OGIP: Original Gas In Place.

1P : Les réserves prouvees.

2P : Les réserves probables.

3P : Les réserves possibles.

hu : la hauteur utile.

ht: la hauteur totale.

S(toit): la surface de toit.

S(mur): la surface de mur.

G : Volume du gaz en place

Vr : Volume Rocheux.

Gp : Production du gaz cumulée.

Wp: Production d’eau cumulée.

RP: GOR de production.

Bw: Facteur Volumeétrique du fond d’eau.
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L’avancement technique et technologique que connait actuellement 1’industrie dans tous ses
secteurs est considérable et le domaine pétrolier bien évidemment n’est pas une exception. De
nos jours, les grandes compagnies pétrolieres sont en compétition technologique trés séveére,
par I’engagement de grands investissements sur le développement des logiciels et des
technologies d’intelligence artificielle appliquées sur les champs pétroliers. Leur objectif est
d’aboutir a une meilleure compréhension de comportement des réservoirs et des systémes de
production que leur sont associés.

L’une des disciplines qui est toujours au courant des avancements technologiques c’est bien le
« réservoir engineering ». Décrire le réservoir de la maniére la plus proche de la réalité est une
préoccupation majeure des spécialistes dans ce domaine, mais pourquoi ? Tous simplement
puisque a travers cette image de réservoir que de lourdes décisions impliquantes d’énormes
investissements. Ce processus de prise de décision est basé sur une fiche de route dite « plan de
développement du champ pétrolier » qui est le résultat de toute une série d’études qui
commencent dés la découverte du gisement et ne termine que par 1’abandon définitif du champ.

Le FDP d’un champ implique sa caractérisation, I'estimation de ses réserves d’hydrocarbures,
les prédictions de production et enfin I’implémentation d’une stratégie de développement
compléte et exhaustive. Par ailleurs, une équipe travaillant sur un FDP doit a la fois étre
pluridisciplinaire et intégrer des ingénieurs disposant d’une panoplie de compétences
professionnelles et relationnelles.

Le but essentiel est de développer un gisement (nombre de puits, emplacement) et de faire des
prévisions de production. Ceci nécessite un minimum de connaissances, sur le (ou les)
réservoir(s), obtenues essentiellement a partir de plusieurs forages dit de reconnaissance (forage
d’exploration), avec des données fondamentales obtenues par les carottages, les diagraphies et
les essais de puits... etc. D'autres informations peuvent étre obtenues a partir d'études
géologiques et géophysiques fines.

Notre travail consiste en 1’élaboration d’un plan de développement initial d’un nouveau champ
pétrolier. Une phase de pré-élaboration du plan doit avoir lieu pour fournir un minimum de
donnée a la modélisation. Ensuite, des scénarios de développement sont évalués sur la base des
prévisions de production générées par le modele. Le meilleur scénario est choisi d’une
combinaison techno-économique de contraintes.

Pour atteindre ces objectifs, nous avons suivis le plan suivant :

e Une premicére partie, de théorie et littérature, dont 1’objectif est de mettre 1’accent sur
les concepts des plans de développement et les disciplines impliquées, elle se compose
des chapitres suivants :

» Le premier chapitre est consacré a 1’état de I’art dans lequel sont évoquées, de fagon
explicite, le principe d’un plan de développement de champs et les différentes
étapes pour le réaliser.

» Le deuxieme chapitre qui présente les différents caractéristiques pétrophysiques des
réservoirs et des fluides, les principes et les applications de 1’analyse PVT et I’étude
SCAL.
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> Le troisieme chapitre sur les performances des puits et des réservoirs et les essais
des puits.

» Le quatriéme chapitre, rappelant les méthodes de I’estimation des réserves et les
mécanismes de drainage.

e Une deuxiéme partie, une étude technigque qui peut étre divisé en deux grandes parties :

> Les études de pré-élaboration du plan de développement : composée de plusieurs
études a savoir : étude géologique de la region, analyse des données du MDT, calcul
et I’ajustement des parametres PVT, les modéliser et les caler par le logiciel PVTP,
une étude SCAL, estimation des réserves en place par MBAL, modélisation des
puits par PROSPER.

» L’¢laboration des scénarios de développement : consiste a analyser les données
obtenues par la 1ére étape, proposer des scénarios pour développer la structure, faire
des prévisions de production sur MBAL et décider du meilleur scénario.
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Partie A Chapitre | : Etat de l'art

1.1 Introduction

L'optimisation de la stratégie de production revét une grande importance dans l'industrie
pétroliere et doit étre appliquée pour atteindre différents objectifs. Parfois, le but principal de
ce processus est de sélectionner une stratégie de production adéquate a appliquer dans la
planification du développement du réservoir. Dans d'autres cas, I'objectif est d'utiliser une
procédure d'optimisation détaillée afin d'obtenir des résultats précis pour soutenir des décisions
complexes. Un autre objectif possible peut étre l'optimisation de champs matures afin
d'augmenter la rentabilité ou d'adapter la production a un nouveau scénario économique.

L'utilisation de la simulation de réservoir est tres importante pour fournir des prévisions de
production/injection fiables et des prédictions correctes du potentiel de récupération du champ.
Cependant, pendant la phase initiale de développement du champ, la quantité d'informations
disponibles sur le réservoir est tres limitée et il est trés difficile d'obtenir un modele de réservoir
correct. Par conséquent, I'utilisation de modeles de simulation simplifiés est plus appropriée et
conduit & de meilleurs résultats. [1]

1.2 Principe d’un Plan de développement de champs :

Un plan de développement de champs, ou Field Development Plan (FDP), est un outil complet
et intégré qui aide a la prise de décision dans les phases de développement et de production
d’un champ pétrolier. Le FDP d’un champ pétrolier, refléte la planification de la mise en valeur
des réservoirs que fait reéférence aux stratégies qui commencent par la phase de forage
d’exploration et d’évaluation et se terminent par la phase d’abandon d’un champ particulier afin
d’établir le plan d’action pendant la vie productive du champ. La figure A.l.1 résume les phases
d'un plan de développement de réservoir. L'objectif principal du cycle complet d'un plan de
développement est de maximiser la rentabilité du projet. [2]

A Fleld Development Plan

|  Simulation and Engineering Studies (update reservoir model) |

I From Exploratory to Infill Drilling (well interventions, stimulation, etc.) ]

| Surface Facilities and Production Operation (optimization) |

Production

TF il
§ ) Maintenance 3%y Recovery
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§ j Abandonment /
B o Decommissioning /
8 E [ yary _(ﬂ_, overy - CO, storage?
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Time

Figure A.1.1: Les phases de développement des champs pétroliers [2]
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Le développement des champs pétroliers peut étre divisé en 2 principaux groupes : ingénierie
de puits et ingénierie de réservoir. Cette phase de développement concerne les champs vierges
et les champs matures. Pour les nouveaux champs, I’implantation de nouveaux puits et le design
des installations de surface constituent les principaux scénarios. Par contre, dans le cas des
champs matures, si le nombre de puits maximale supporté par la structure est atteint, les
disciplines de développement des puits interviennent, tel que la recomplétions, la stimulation,
le traitement et les techniques de récupération assistée. Puis, I’implantation des puits injecteurs
pour le maintien de pression. [3]

1.3 Les étapes d’un projet de développement d’un champ pétrolier

La durée de vie de I’exploitation d’un gisement d’hydrocarbures est longue. De la découverte
d’un gisement a sa mise en production, les opérations d’exploration puis de production s’étalent
sur plusieurs dizaines d’années. On distingue cinq étapes principales dans la vie d’un champ
pétrolier ou gazier. [4]

Choix et mise en
place des
installations de P N

olume. / production

3

DEVELOPPEMENT PRODUCTION

1-5ans 15-30 ans
EXPLORATION PRODUCTION
>

5-10 ans 15-30 ans

Figure A.1.2 : Schéma représente les étapes de FDP [4]

1.3.1 L’exploration pétroliére

1.3.1.1 La découverte du champ Surtacaideiaer

e Le pétrole et le gaz sont piégés dans des
roches réservoirs qui sont enfouies sous les
océans ou sous les continents.

e Pour les localiser, les géologues analysent les
images du sous-sol obtenues par échographie
sismique. lls reconstituent les couches
géologiques du sous-sol, puis ils définissent
des « prospects » ou gisements potentiels.

e Des forages d’exploration, qui peuvent
atteindre plusieurs kilométres de profondeur,
sont nécessaires pour confirmer la présence
d’hydrocarbures dans le gisement. Figure A.l.3 : Vue 3D des couches

géologiques montrant un gisement
confirmé par forage [4]

Profondeur
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1.3.1.2 L’évaluation du champ

Une fois la découverte confirmée, des modeéles
numériques du gisement (souvent en 3D) sont
réalisés sur ordinateur. 1ls permettent :

e D’estimer le volume de pétrole et de gaz en
place dans le réservoir avant la mise en
production du gisement,

e De simuler ’extraction des fluides contenus
dans la roche réservoir.

e De créer des scenarii potentiels de mise en
production du champ, en fonction de divers
facteurs tels que techniques d’extraction,
nombre de puits, taille et type des

installations de production, etc. Figure A.l.4 : Modéle de réservoir

indiquant le volume d’huile en place et
I’emplacement  des  futurs  forages
d’appréciation [4]

STOW [sm3)

Volome Fhuile

Des forages d’appréciation du gisement sont implantés pour obtenir de nouvelles données sur
les caractéristiques du réservoir.

1.3.2 La production de pétrole et de gaz
1.3.2.1 Le développement du champ

C’est la phase d’exploitation du gisement qui demande la mise en place de tout I’équipement
nécessaire. Le plan de développement du champ définit :

e Le nombre de puits a forer pour pouvoir produire,

e Les techniques de récupération et d’extraction du pétrole emprisonné dans la roche
réservoir,

e Le type et le colt des installations comme les plates-formes, en fonction des aléas du
milieu marin (marées, tempétes, courants, vents, corrosion...),

e Les dispositifs de séparation des gaz et des fluides, > les sites de traitements pour
préserver I’environnement.

1.3.2.2 La production du champ

La période pendant laquelle on extrait les hydrocarbures varie généralement de 15 a 30 ans et
peut se prolonger jusqu’a 50 ans et plus pour les « champs géants ».

La durée de vie du gisement se compose de différentes phases successives :

e Une période de croissance.

e Une phase de stabilisation ou « plateau »,

e Des phases d’injection d’eau, de gaz ou de produits chimiques pour aider ou assister la
récupération du pétrole et maintenir un volume satisfaisant de ressources produites.

e Une phase d’épuisement : la production de pétrole décline progressivement.
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1.3.2.3 L’abandon du champ

Quand le débit d’hydrocarbures devient minimum, le gisement est épuisé ; c’est la phase de
fermeture du gisement.

Avant d’abandonner le champ, les compagnies pétrolicres :

e Démantelent les plates-formes.

e Mettent en sécurité les puits.

e Préservent les réserves de pétrole résiduelles.

e Nettoient, dépolluent et réhabilitent le site si nécessaire, conformément aux législations
nationales et internationales.

|.4 Scénarios conceptuels de FDP

1.4.1 Principe

Le scénario conceptuel est une étude détaillée des différentes possibilités de développement et
d’exploitation d’un champ. C’est I'un des moyens les plus efficaces de réduire considérablement
les dépenses d'investissement globales (ou CAPEX) liées aux projets tout en optimisant le
retour sur investissement.

Le scénario conceptuel du développement d’un nouveau champ est identifi¢ en se basant sur
des données obtenues lors des premiéres phases, a savoir [5] :

= Contexte géologique du réservoir.

= Meécanisme de drainage du réservoir.
= Propriétés de la roche et des fluides.
= Hydrocarbure en place.

1.4.2 Exécution

La décision d'investir pour le développement du champ est réalisé sur la base des informations
fournies par le modele du réservoir, en I’occurrence, les réserves attendues et profils de
production. L'investissement ne sera réalisé que si le projet est soutenu par une Valeur Ajoutée
économique et la disponibilité d’une technologie de production fiable (voir Figure A.L.5).

Si le projet est considéré réalisable, le scénario conceptuel fournit une estimation préliminaire
des colts (OPEX et CAPEX) pour trois cas de profil de production :

- Le cas de base dérivé en utilisant les parametres de réservoir associés aux réserves
prouvées P50.

- Lecasafort potentiel, qui est une estimation optimiste, dérivé en utilisant les paramétres
de réservoir offrant le potentiel le plus élevé. Ces parameétres sont associés aux reserves
prouvées P10. C’est le cas a haut risque.

- Le cas conservateur, qui est I’estimation la plus fiable, dérivé en utilisant les parametres
de réservoir offrant I’intervalle de confiance le plus élevé. Ces parametres sont associés
aux réserves prouvées P90. C’est le cas a bas risque.
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Fixer un objectif )
dzuslupuséiﬁen?e Scénario de FDP retenu
(Stratégie de production et (Cas d:tt::z?s‘e?\rmunr?mme'
implémentation des puils)
1
'
Executer le modéle du i . .
réservoir Reésultat de la simulation
(Geénérer le scénario de | (Scenarios des réeserves, de la
production et du well count)
production et du well count)
| l
Fixer la stratégie |
opératoire Mise Classement des
(Paramétres de forage, de au point cas retenus

complétion, et des faciés)

Fixer le scénario
economigue
(Cas de base, a fort
potentiel et conservateur)

Executer l'analyse
- &conomigue du
scénario consolidé

Y

Cas profitables Analyse de risque
et non-profitables des cas profitables

Figure A.1.5 : Workflow d'un scénario conceptuel de FDP

1.4.3 Identification de la stratégie de développement

Afin d’identifier la stratégie la plus efficace pour atteindre I'objectif prédefini de I'entreprise,
il est crucial de trouver des solutions appropriées aux problématiques suivantes :

- Stratégie de récupération des hydrocarbures : adoption de la déplétion naturelle du
réservoir ou de 1’injection d'eau et/ou de gaz.

- Implémentation des puits.

- Débit de production en plateau optimal.

- Possibilité d’intégration avec les infrastructures existantes.

- Méthode de transport et expédition des hydrocarbures.

- Conception pour une mise hors service et abandon.

Cependant, certaines contraintes s’imposent sur le choix des solutions susmentionnées, de sorte
que ces dernieres doivent garantir, a la fois, la sécurité du personnel et de 1I’équipement, un
retour économique et un taux de récupération optimal. Parmi les solutions proposées, la
direction de I'entreprise choisit le plus adapté plan de developpement.
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1.5 Consolidation du FDP

La tache principale de la consolidation du scénario est d'analyser toutes les alternatives
pertinentes aux stratégies de développement du champ (voir Tableau A.l.1) et d’adopter celles
qui conviennent au mieux au FDP.

Stratégie
Déplétion

Production

Récupération assistee

Architecture du puits

Perforations

Complétion

Installations de surface

Scénario
- Déplétion naturelle
- Déplétion naturelle, suivie d’injection
d’eau / de gaz pour le maintien de
pression - Déplétion naturelle, suivie
d’injection d’eau pour la récupération
secondaire
- Pré-forage, début de production au
débit de plateau.
- Débit de plateau a courte durée.
- Débit de plateau a longue durée
- Récupération naturelle a la pression
de téte de puits minimale
- Récupération assistée (Artificial Lift)
- Récupération assistée (Artificial Lift)
with surface blustering pressure
- Verticale / Déviée
- Horizontale
- Multilatérale
- Intervalle unique.
- Intervalles multiples, écoulement
amalgame
- Pénétration partielle
- Complétion simple
- Complétion multiple

- Transport vers installations de
traitement préexistantes
- Installations de traitement dédiées

Aboutissement
Récupération
finale

Profil de
production
consolidé

Systeme de
récupération
assistée

Soutirage
d’hydrocarbures
Rentable
Gestion de
réservoir
efficace

Soutirage
d’hydrocarbures
Rentable
Traitement
d’hydrocarbures
Rentable

Tableau A.1.1 : Différents scénarios de stratégies de développement et d’exploitation.
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11.PVT & propriétes des
fluides et des réservoirs
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I1.1 Les propriétes fondamentales des fluides

Pour comprendre et prédire le comportement volumétrique de gisements de pétrole et de gaz,
la connaissance des propriétés physiques des fluides du réservoir est primordiale.

Ces propriétés des fluides sont déterminées par des expériences de laboratoire réalisées sur des
¢chantillons de fluides, mais dans le cas de 1’absence de celles-ci, il est nécessaire que
I'ingénieur de pétrole détermine ces propriétés par des corrélations empiriques.

On a cité les propriétés suivantes :

%+ Propriétés de gaz naturel.
¢ Propriétés de I’huile.
¢ Propriétés de I’eau.

11.1.1 Propriétés des gaz naturels

Le Gaz est défini comme un fluide homogéne de basse viscosité et de la densité, qui n'a pas de
volume défini, mais se dilate pour remplir complétement le volume dans lequel il est placé.
Geénéralement le gaz naturel est un mélange d'hydrocarbures. La connaissance des relations de
la pression-volume-température (PVT) et d'autres propriétés physiques et chimiques des gaz
sont essentiels pour résoudre des problemes d'ingénierie du gaz naturel dans le réservoir. Les
propriétés d'intérét comprennent :

Masse moléculaire apparent.
La masse volumique du gaz pg.
Volume spécifique.

Densité.

Coefficient de compressibilité.
Compressibilité du gaz naturel.
Facteur VVolumétrique de Gaz.
Viscosité du gaz.

YVVVVVYYYVY

a. Masse moléculaire apparente

Une des propriétés principales de gaz fréquemment d'intérét pour les ingénieurs est la masse
moléculaire apparente. Si yi représente la fraction molaire du ieme composant dans un mélange
gazeux, le poids moléculaire apparent est défini mathématiquement par I'équation suivante :

Ma=zyiMi

M, : Masse moléculaire apparent d’un mélange du gaz.

Ou

M; : Masse moléculaire du composant i dans le mélange.

y; : Fraction molaire du composant i dans le mélange.

12



Mémoire Final Chapitre Il : PVT & propriétés des fluides et des réservoirs

b. La masse volumique du gaz pq
La masse volumique d'un mélange de gaz est calculé simplement par la formule suivante :

PM,
Pg = T

c. Volume spécifique
Le volume spécifique est défini comme étant le volume occupé par une unité de masse. Le
volume est donné par :

RT 1
PM, pg4

V
V=—=
m

d. Densité

La densité est définie comme étant le rapport de la masse volumique du gaz a celui de I'air. Deux
masses volumiques sont mesurees ou exprime a la méme pression et tempeérature. Généralement
la pression normale et température standard Tsc, sont utilisées dans la définition de la gravité
specifique du gaz.

La masse volumique du gaz(p = 14,7 psia,T = 60F)  p,

Vg = La masse volumique de U'air(p = 14,7 psia,T = 60F)  pg;,

e. Coefficient de compressibilité

Le facteur de compressibilité du gaz est défini comme le rapport du volume réel de gaz a
Température T et pression P par rapport au volume idéal du méme nombre de moles a la méme
Température et Pression P :

7 Vactuel _ |4
~ Videal (nRT)/P

f. Compressibilité du gaz naturel

La variation de la compressibilité du fluide due essentiellement a la variation de pression et de
la température du réservoir. Pour une phase liquide, la compressibilité est faible et généralement
supposée constant. Pour une phase gazeuse, la compressibilité est importante.

Par définition, la compressibilité du gaz a une température constante est la variation de volume
par unité de volume pour un changement unitaire de la pression :

1 9V
V(aP
g. Facteur Volumétrigue du gaz
Le facteur volumétrique du gaz est utilisé pour relier le volume de gaz mesuré dans les

conditions de réservoir et le volume du gaz mesuré dans les conditions standard (60 °F et 14,7
psia). La relation est définie comme suite :

_ Wy

B
g VSC

13
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h. Viscosité du gaz
La viscosité est définie comme une résistance a 1’écoulement, pour les fluides de gisement, elle
est calculée empiriquement, et dépend fortement de la pression, de la température, et de la

composition du mélange hydrocarbure (Mg = (P,T.yi)).

11.1.2 Propriétés des huiles brutes

Le pétrole est un mélange complexe constitué principalement des éléments hydrocarbure, des
¢léments non hydrocarbure (soufre, azote, I’oxygéne et de I’hélium) et des éléments miniers.
Les propriétés physiques et chimiques des huiles brutes varient considérablement en fonction
de la concentration des différents types de 1’huile. Les propriétés des fluides sont déterminées
par des expériences de laboratoire réalisées sur des échantillons de fluides de réservoir, en
I'absence de propriétés mesurées expérimentalement de pétrole brut, il est nécessaire que
I'ingénieur de pétrole déterminent ces propriétés appliquant les corrélations empiriques. Les
propriétés physiques de 1’huile :

La densiteé.

Solubilité du gaz.

La pression de bulle.

Facteur volumétrique de I’huile.
Coefficient de compressibilité isotherme.
La densité de I'huile.

Facteur volumétrique total de I’huile.

La viscosité.

YVVVVVVYVYYYVY

a. Densité de ’huile
La densité d’un pétrole brut est définie comme le rapport de la masse volumique de I’huile a
celle de I’eau

.y

Y
" Pw

Avec :

po: La masse volumique de I’huile.
pw: La masse volumique de I’eau.

b. Solubilité du gaz

La solubilité du gaz Rs est définie comme étant le nombre d’unités volumiques standards de
gaz qui vont se dissoudre dans une unité volumique d’huile sous une pression et une
température bien définie. La solubilité est le rapport du volume de gaz par rapport au volume
de I’huile dans les conditions standard comme indiqué dans la formule suivante :

(V).
— (Vo)se

La figure suivante présente 1’évolution de la solubilité en fonction de la diminution de la
pression du réservoir :

Rs

14
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Gas Solubility at py,

i = -

Gas Solubility Rg, scf/STB

|
|
|
|
|
|
|
{Ph

Pressure -

Figure A.11.1 : Evolution de la solubilité en fonction de la pression [6]

Il existe plusieurs corrélations pour la déterminer, qui dépendent la pression, la température,
la masse volumique du gaz, et la masse volumique de I’huile. Les corrélations les plus
importantes sont :

» La corrélation de Standing.

» La corrélation de Vasquez-Beggs.
» La corrélation de Glaso.

» La corrélation de Marhoun.

» La corrélation de Petrosky-Farshad.

C. Facteur volumétrique de ’huile

11 est défini comme le rapport entre le volume de 1’huile mesuré dans les conditions de réservoir
et le volume de I’huile mesuré dans les conditions de surface (14.7 psia et 60°F). Le facteur
volumétrique de formation est exprimé mathématiquement par la relation suivante :

_ (Vo)resevoir

Bo =
(Vo)surface

La figure suivante présente la variation du facteur volumétrique de formation en fonction de
la pression du réservoir :

0 pressure ————— &

Figure A.11.2 : La relation Facteur volumétrique —Pression [6]
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Plusieurs méthodes de prédiction sont utilisées pour le calculer, dépendant la pression de
réservoir, la température, la masse volumétrique de gaz et la masse volumique de I’huile.

d. Coefficient de compressibilité isotherme de ’huile

Les coefficients de compressibilité isotherme sont nécessaires pour résoudre nombreux
problémes d'ingénierie de réservoir, y compris les problémes d'écoulement de fluide dans les
régimes transitoires, et les propriétés physiques de 1’huile. Par définition le facteur de
compressibilité est exprimé mathématiquement par la relation suivante :

C. = 1 (6V)
°~ y\ar/;
e. Viscosité de ’huile

La viscosité est définie comme étant la résistance d’un fluide a 1’écoulement. La viscosité de
’huile est une propriété physique importante qui contrdle I’influence le débit d'huile a travers
les milieux poreux. La viscosité de I'huile est en fonction de la température, la pression, la
densité de I'huile, de la densité et la solubilité de gaz. La figure suivante présente la variation
de viscosité en fonction de la pression :

2
- \/4
=]
=5
-E 1
A4
0.5

0

0 2000 4000 a000
Pression, psi

Figure A.11.3 : Evolution de la viscosité en fonction de la pression [6]

D’apres la courbe, on remarque que la viscosité diminue avec la diminution de la pression du
réservoir jusqu’a la pression de bulle. La diminution de la viscosité est interprétée par le
mouvement du gaz dans 1’huile, plus la pression diminue (supérieur a la pression de bulle) plus
les bulles de gaz sont en mouvement et donc le fluide est moins visqueux. Puis elle augmente
avec la diminution de la pression (inférieure a la pression de bulle), cette augmentation est
interprétée par la libération des bulles de gaz. Plus I’huile est dégazée, il devient plus en plus
visqueux.

11.1.3 Les propriétés des eaux de formation
Les propriétés les plus importantes pour les eaux de formation, sont :

e Facteur volumétrique de formation.
e Laviscositeé.

e Lasolubilité du gaz.

e La compressibilité isotherme.

Ces propriétés peuvent étre déterminées au laboratoire directement, ou bien en passant par des
corrélations empiriques.
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11.2 Les propriétes fondamentales des roches réservoirs

La roche réservoir peut étre composée des particules tres friables et non consolidés comme le
sable, des particules tres dures et dense comme les gres, les calcaires et les dolomites, la
connaissance des propriétés physiques de la roche réservoir et son interaction avec le fluide est
essentielle pour la compréhension et 1'évaluation de la performance d’un réservoir. Ces
propriétés peuvent étre déterminées par des analyses au laboratoire, par des loggings, ou par
des corrélations en utilisant certains parameétres.

11.2.1 La porosité (P)

11.2.1.1 Définition

Les roches sédimentaires sont constituées par des particules, de forme quelconque, plus ou
moins cimentés entre elles, et entre lesquels existe des espaces vides qui ont la faculté de
contenir un ou plusieurs fluides interstitiels tel que 1’air, I’eau ou les hydrocarbures liquides ou
gazeux, et de les laisser circuler. La roche est dite alors poreuse et perméable. La porosité est
définie comme étant la capacité d’une roche a retenir les fluides dans ces pores, c’est le rapport
entre le volume occupé par les vides (Vpores) sur le volume total de la roche (Vtotal). La
porosité est généralement donnée en pourcentage (de 0 a 100%) ou en unité porosité (de0 a1l
P.U). Les roches réservoirs ont des porosités tres variables, généralement elle est comprise entre
10% et 35%.

Vp _ Vt - Vsolide

v
Vi=AXBxH
Vp = > pores

Figure A.11.4 : lllustration de la porosité [4]

11.2.1.2 Les différents types de porosité

a. Porosité totale (#)

C'est la somme de la porosité utile et de la porosité résiduelle, C’est cette porosité qui est
mesurée par les procédés de diagraphies électriques ou nucléaires (Monicard, 1965), elle est
égale au rapport du volume total des espaces vides (pores, canalicules, vacuoles...) existant
entre les éléments minéraux de la roche, au volume totale de la roche. La porosité totale englobe
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D’une part, La porosité primaire P1 (inter-granulaire) qui inclut les espaces poreux présents
lors du dépdt et de la sédimentation, elle dépend largement de la forme et la taille des éléments
solides (Figure A.I1.2), ainsi que leur classement. Cette porosité se rencontre surtout dans les
roches clastiques. D’autre part, La porosité secondaire P2 (intra-granulaire) est une porosité
post-dép6t qui représente une porosité vacuolaire, acquise par dissolution, et/ou une porosité de
fissures et de fractures, acquise mécaniquement (Figure A.11.5).

Porosité primaire Porosité primaire  Porosité primaire  Porosité secondaire Porosité secondaire
{bon classement) (mauvais classement) (cimentation) (dissolution) (fracture)

Figure A.11.5 : Types de porosité [7]

b. Porosité utile (Ru) :

C’est la porosité connectées ou effective (Figure A.II1.8), elle est définie comme étant le
rapport entre le volume des pores connectées sur le volume total de la roche, c'est la porosité
qui permet la récupération de la phase piégée.

c. Porosité résiduelle () :
C’est la porosité due aux pores qui ne communique pas entre eux ou avec le milieu extérieur
(Figure A.11.6).

Porosite rorosité
résiduelle utile

Figure A.11.6 : Porosité utile et porosité résiduelle [8]

On peut classer la porosité comme suit :

- Faible si: P <5%.

- Médiocre si: 5% < P < 10%.
- Moyenne si: 10% < P <20%.
- Bonnesi: 20% <P <30%.

- Excellente si : P > 30%.

11.2.2 La perméabilité
11.2.2.1 Définition

La perméabilit¢é d’une roche caractérise son aptitude a permettre 1’écoulement des fluides
contenue dans son espace poreux sous l'effet d'un gradient de pression, la roche ne permet pas
le déplacement des fluides que dans la mesure ou ses pores sont reliés entre eux. Le déplacement
du fluide le long d’un tube de section S dépend non seulement de la roche mais aussi de la
nature du fluide et du gradient de pression appliqué. La perméabilité des roches réservoirs
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peuvent varier de 0,1 a 1000 md ou plus. La perméabilité dans le réservoir est classée comme
suit (Tiab & Donaldson, 2004) :

- Pauvresi: K<1md.

- Equitable si: 1 md < K <10 md.
- Modérer si : 10 md < K <50 md.
- Bonnesi: 50 md < K <250 md.
- Tres bonne si : K> 250 md.

11.2.2.2 Types de perméabilité

On distingue la perméabilité absolue, effective et relative :

e Perméabilité absolue ou spécifique (Ka) : c’est la perméabilité d’une roche a 1I’écoulement
d’un fluide avec la saturation de 100% de ce fluide, c'est-a-dire qu’on est en présence d’un seul
type de fluide : perméabilité a I’air, a I’eau ou a I’huile.

e Perméabilité effective (Ke) : ¢’est la perméabilité d’un fluide en présence d’autres fluides
dans un volume de roche donné. Kw, Ko, Kg désignent la perméabilité effective a I’eau, a
I’huile, et au gaz respectivement. Chaque fluide va mutuellement réduire la perméabilité des
autres fluides.

e Perméabilité relative (Kr) : c¢’est le rapport de la perméabilité effective sur la perméabilité
absolue (Monicard, 1965). La perméabilité relative a un fluide donné varie en fonction directe
de la saturation de ce fluide dans la roche et s’exprime en pourcentage de déplacement d’un
fluide par rapport a I’autre. Si le réservoir ne contient qu’un seul fluide, sa perméabilité relative
est égale a 1.

Dans un réservoir il peut y avoir plus d’une phase de fluide (mélange de gaz, d’huile et d’eau).
La perméabilité relative d’un fluide A est le rapport entre la perméabilité mesurée pour la
saturation de ce fluide (K effective de ce fluide) et la perméabilité définie pour un seul fluide
(K absolue ou spécifique).

K, = ~  Perméabilité relative de I’huile
ao
K e . ,
K., = —% Perméabilité relative de 1’eau
r™w K,
aw
K, R .
K., = == Perméabilité relative du gaz
rg K
ag

Dans un systeme a 3 phases : la somme (Kro + Krg + Krw) est toujours inférieure a 1.
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11.2.3 La Saturation

La saturation est définie comme étant le rapport occupé par un fluide (I’huile, I’eau ou le gaz)
au volume total des pores de la roche, elle permet la quantification du pourcentage de ce fluide
dans la roche. La saturation est désignée par la lettre S et s’exprime en pourcentage. Il existe
plusieurs types de saturation :

La Saturation en Eau de la zone vierge : c’est le volume de I’Eau dans la zone vierge sur le
volume des pores.

Ve au

Sw =

Vpores

La Saturation en Huile : c’est le volume de I’Huile sur le volume des pores

thile

So =
Vpores

La Saturation en Gaz : c’est le volume du Gaz sur le volume des pores.

V az
Sg = L
Vpores

Avec : Sw + So + Sg = 100% et Vw + Vo + Vg = Vpores.
Quand une roche contient 100% d’eau, on dit qu’elle est saturée en eau et Sw=100%.

11.2.4 Mouillabilité

La mouillabilité est la capacité¢ ou I’aptitude de fluide a s’étaler sur la surface d’un solide en
présence d’autres fluides non miscibles. Le concept de la mouillabilité est présenté dans la
figure suivante : La tendance d'un liquide a s'étaler sur la surface d'un solide est une indication
de la mouillabilité, cette tendance d’étalement peut étre exprimé par un angle de contacte qui
permet d’identifier la mouillabilité de fluide.

Si: 0 le fluide mouille laroche. 6 : le fluide ne mouille pas la roche. La figure suivante présente
le degré de mouillabilité des trois liquides 1’eau, 1’huile et le mercure :

Air
Mercury

g Qil 8 8
_— Water

Glass Plate

Figure A.11.7 : lllustration de la mouillabilité

11.2.5 La hauteur utile

Elle est définie comme étant la hauteur qui contribue a la récupération de pétrole.
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1.3 Analyse PVT

11.3.1 Introduction

Compte tenu de la nature de plus en plus critique des fluides exploités, la connaissance des
propriétés du fluide en place sont primordiales pour le développement du gisement.

L’étude PVT est une suite d’opérations et d’analyses qui définissent les grandeurs
thermodynamiques caractérisant le fluide.

Son but est de déterminer les caractéristiques volumétriques et le changement d’état du fluide
de gisement. Ainsi que de simuler les transformations qui affectent ce fluide au cours de son
mouvement dans le réservoir et dans les installations de surface.

Les données PVT fournissent les informations nécessaires pour :

e Déterminer la quantité d'huile et de gaz en place.
e Evaluer les calculs de réservoir du bilan matiéres.
e Le comportement des fluides influe a la fois sur la récupération et les co(ts.

L’analyse de la composition et les propriétés physiques mesurées sont utilisées pour :

e Comprendre le comportement de phase.

e Evaluer les différents scénarios de production.

¢ Optimiser la production de réservoir et la récupération d’huile.
e Maximiser la récupération finale.

e Optimiser les économies de production.

11.3.2 Collecte d’échantillons de fluide

Les échantillons de fluide de réservoir sont généralement prélevés a un stade précoce de la vie
productive du réservoir et envoyés a un laboratoire pour une analyse PVT complete.

Plusieurs méthodes d’échantillonnage peuvent étre utilisées pour collecter les fluides de
réservoir, cet échantillonnage peut étre effectué soit en surface soit au fond du puits, on
distingue :

e Echantillonnage de fond « Bottomhole sampling ».
e Echantillonnage de surface « Separator sampling ».
e Echantillonnage en téte de puits (Wellhead sampling).

Le choix de la méthode d’échantillonnage dépend de :

e La nature du fluide de réservoir (huile ou gaz).
e Fluide saturé ou proche de la saturation aux conditions de réservoir.
e Fluide produit est monophasique a la pression de réservoir dans I’intervalle (Pr, Pwf).

11.3.2.1 Echantillonnage de fond

Le préléevement est effectué immédiatement au-dessus de la zone testée, avec un outil
(échantillonneur) descendu au cable.
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Cette operation est possible seulement :

e Silagarniture de test permet le passage de I'échantillonneur.
e Si l'effluent au fond du puits est monophasique.
e S’iln’yapas de fluide étranger a la cote de prélévement

Une procédure de conditionnement du puits et de contrdle permet de s'assurer les deux
derniéres conditions.

Une fois en surface, I'échantillon est transféré dans une bouteille de transport. Cette opération
nécessite un kit de transfert.

™N

sample chamber

pressure

:

Figure A.11.8 : Echantillonnage de fond [8]

11.3.2.2 Echantillonnage de surface

L'échantillonnage de surface ne peut commencer que lorsque le puits en débit est parfaitement
stabilisé.

L'échantillonnage des phases liquide et gazeuse doit se faire simultanément, il se fait au niveau
du séparateur.

La phase hydrocarbure liquide et la phase gaz de I'effluent sont échantillonnées aux conditions
de séparation suivant une procédure spécifique : généralement par déplacement de mercure
pour la phase liquide et par remplissage sous vide pour la phase gaz.

Il existe deux méthodes de prélévement de surface :

La premiere, globale, consiste a recueillir I'echantillon en téte de puits ou sur une ligne de
production. Cette méthode ne s’applique que dans des situations particulieres :

= Dans le cas des huiles a gaz dissous lorsque les conditions de téte de puits sont telles
que le fluide s'écoule a I'état monophasique liquide.

= Dans le cas des gaz secs ou a faible teneur en liquide et dont I'échantillonnage peut étre
effectué sur ligne de production ou de collecte.
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La seconde, mise en ceuvre aprés fractionnement du fluide sur un séparateur, consiste a
recueillir un échantillon de chacune des phases en équilibre.

Cette méthode, plus générale, s'applique indifféremment aux huiles & gaz dissous et aux gaz a
condensat.

L’¢échantillonnage de surface est le type le plus courant pour les réservoirs de gaz a condensat.

11.3.2.3 Echantillonnage sur séparateur

On préleve sur un séparateur un échantillon de gaz et un échantillon de liquide. Ces échantillons
sont ensuite recombinés au laboratoire dans le rapport de leurs débits.

Le systeme obtenu est représentatif de I'effluent de la couche dans I'hypothése d'un régime
permanent de production du puits. Le mélange de I'huile et du gaz du séparateur, que I'on réalise
au laboratoire, dans le rapport de leurs productions ne reconstitue pas un fluide représentatif
que dans la mesure ou les débits sont mesurés avec une précision suffisante.

Pour les facilités de sa manipulation au laboratoire, il est avantageux d'avoir le minimum de
composés lourds dans le gaz.

Pour atteindre cet objectif, il est important de régler la pression de fonctionnement du séparateur
pres de la valeur qui correspond, & la température de I'opération, donc au minimum des
coefficients de partage des pentanes, hexanes et heptanes, a savoir entre 30 et 50 bar a 20°C.
Les données de production au moment de I'échantillonnage, qui conditionnent la reconstitution
de I’effluent, doivent étre soigneusement notées.

Ainsi on mesure les débits de liquide et de gaz, le rapport gaz-liquide, les pressions et les
températures. On reléve par ailleurs d’autres informations qui permettront de préciser les
proportions dans lesquelles le mélange de liquide et de gaz doit s'effectuer au laboratoire et
d'apprécier la représentativité de I'effluent reconstitué.

gas meter

separator

oil stock tank oil

sample

Figure A.11.9 : Echantillonnage sur séparateur [8]
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11.3.3 Les expériences PVT

Les échantillons du liquide et de gaz prélevés sont recombinés pour obtenir un échantillon
représentatif du mélange global. Avant de réaliser cette recombinaison, des études sont menées,
séparément sur le liquide et le gaz échantillonnés.

La quantité de données désirée determine le nombre de tests effectués en laboratoire. En regle
générale, trois types d’essais de laboratoire sont utilisés pour mesurer les propriétés des
échantillons de réservoirs d’hydrocarbures.

e Tests primaires « Primary tests » : Il s’agit d’essais simples et routiniers sur le terrain (sur
site), qui consistent & mesurer la densité et le rapport gaz/huile (GOR) des fluides hydrocarbures
produits.

e Tests routiniers de laboratoire « Routine laboratory tests » : Ces divers tests de laboratoire
sont systématiquement effectués pour caractériser les fluides de réservoir. Ils comprennent :

» Analyse compositionnelle du systeme.
» Expansion & composition constante.

» Libération differentielle.

> Tests de séparation.

» Epuisement & volume constant.

e Tests spéciaux de laboratoire PVT « Special laboratory PVT tests » : Ces types de tests sont
effectués pour des applications trés spécifiques. Si un réservoir doit étre assisté par injection de
gaz miscible ou par un systeme de recyclage du gaz, les tests suivants peuvent étre effectués :

» Test du tube mince « Slim Tube Test ».
» Test de gonflement.

L'objectif est de revoir les tests de laboratoire PVT et d'illustrer l'utilisation correcte des
informations contenues dans les rapports PVT.

11.3.4 Analyse compositionnelle du fluide de réservoir

Il est souhaitable d’obtenir un échantillon de fluide le plus tot possible dans la vie d’un champ,
de maniere a ce que I’échantillon analyse de pres le fluide du réservoir initial. Le prélévement
d'un échantillon de fluide au début de la vie d'un champ réduit les risques de présence de gaz
libre dans la zone pétroliére du réservoir.

La plupart des parametres mesurés dans une étude sur les réservoirs peuvent étre calculés avec
un certain degre de précision a partir de la composition. C’est la description la plus compléte
du fluide de réservoir que I’on puisse faire. Dans le passé, la composition des fluides de
réservoir est habituellement mesurée pour inclure que les composants allant du méthane
jusqu’au hexane, I'heptane avec des composants plus lourds sont regroupés en tant qu’un seul
composant et rapportés avec un poids moléculaire et densité moyennes. Avec le développement
d’équations d’état plus sophistiquées pour calculer les propriétés des fluides, il a été appris
qu’une description plus compléte des composants lourds était nécessaire. Il est recommandé
que les analyses de composition du liquide de réservoir incluent au minimum une séparation
des composants en C10. Les laboratoires de recherche les plus sophistiqués utilisent maintenant
des équations d’état qui nécessitent des compositions jusqu’a C30 ou plus.
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Trois expériences principales sont passées en revue :

e Expansion a Composition Constante (Constant Composition Expansion CCE).
e Expansion de Libération Différentielle (Differential Liberation Expansion DLE).
e Tests de séparateur (Separator Test).

11.3.5 Obtention de propriétés a partir des corrélations

I1 est toujours souhaitable d’ajuster la prédiction des propriétés des fluides obtenus a partir de
corrélations. Les mesures sur site peuvent étre utilisées a cette fin ou bien les valeurs résultant
d’études PVT. Dans ce dernier cas, toutefois, si une étude PVT compléte est disponible, elle
devrait étre utilisée plutdt que les corrélations.

Les corrélations sont des relations empiriques entre des propriétés qui n’ont pas une
interdépendance simple, pour laquelle une relation apparente a été identifiée. Graphiques et
monographies sont utilisés depuis longtemps dans l'industrie pétroliére, et il s'est avéré utile
pour fournir des valeurs lorsque les mesures ne sont pas réalisables, pour extrapoler a partir de
valeurs mesurées dans différentes conditions et pour vérifier la cohérence des mesures. Bien
que la plupart des corrélations soient simples a utiliser, elles sont souvent basées sur des
données provenant de zones géographiques limitées, en particulier d’Amérique du Nord. De
plus, la précision de la relation de corrélation est rarement évoquée, méme en relation avec les
données sur lesquelles elle est basée.

Les corrélations sont précieuses pour 1’industrie, mais des données expérimentales doivent étre
obtenues chaque fois que possible. Si un choix entre corrélations est nécessaire, 1’idéal est de
comparer les données PVT réelles sur plusieurs fluides similaires, de déterminer la corrélation
la plus appropriée et de se faire une idee des erreurs probables. Si cela n’est pas possible, il est
préférable d’utiliser la corrélation dérivée de données de type de fluide et d’origine
géographique similaires. Il peut également étre judicieux de comparer les résultats obtenus a
partir de différentes corrélations afin de déterminer si des paramétres clés sont particuliérement
sensibles a ce choix. Dans les sections suivantes, nous fournissons des informations pouvant
étre pertinentes pour la sélection.

Des corrélations pour les huiles ont été développées pour la pression au point de bulle, le facteur
de formation de I’huile Bo, le GOR de solubilité Rs, la viscosité po et la compressibilité Co. Ils
prédisent les propriétés a partir de I’huile de surface et des propriétés du gaz, ainsi que le rapport
total gaz-pétrole en solution.

11.4 Etude SCAL

11.4.1 Introduction

Dans I’industrie pétroliére, 1’analyse spéciale des carottes, souvent abrégée SCAL ou SPCAN,
est une procédure de laboratoire permettant de réaliser des expériences d’écoulement sur des
carottes prélevés d’un réservoir de pétrolier. L'analyse SCAL se distingue de "l'analyse
routiniere des carottes ou I’analyse conventionnelle" en ajoutant plusieurs expériences,
notamment des mesures des propriétés d'écoulement diphasique, la détermination de la
permeabilité relative et de la pression capillaire.
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11.4.2 Notions de Perméabilité relative

11.4.2.1 Définition de la perméabilité relative

Si deux fluides s’écoulent simultanément dans un échantillon, on constate que ceci a pour
conséquence de réduire la perméabilité de chaque fluide. Réalisons 1I’expérience suivante au
laboratoire : deux fluides non miscibles sont injectes, grace a des pompes, dans un échantillon
poreux cylindrique de section A et de longueur L.

Pression
g fluide 1 :

Fluide 1 = & Fluide 1
Fluide 2 =i - Fluide 2
- -

L
Pression
fluide 2

Figure A.11.10 : Détermination expérimentale de la perméabilité [10]

Soient Q1 et Q2 les débits de ces fluides AP1 et AP2 les différences de pression correspondant
a la longueur L pour chaque fluide. L’expérience montre que I’on peut écrire une relation du
type de Darcy :

K, AP
Q= —A—
! 251 L
Et
K, AP,
Q= —A—
2 [25] L

k1 et k2 sont appelées perméabilités effectives aux fluides 1 et 2. Elles dépendent de la
permeéabilité spécifique au milieu et des saturations. Si1’on modifie le débit d’injection de I’un
des deux fluides, onc la saturation moyenne en chacun des deux fluides (obtenue apres un
certain temps d’injection donnant 1’équilibre), I’expérience montre également que les
coefficients k1 et k2 sont modifies et sont fonctions croissantes des saturations let 2.

On introduit de fagon générale les permeéabilités relatives krl et kr2 qui dépendent seulement
de la saturation :

K;
K
Avec k= permeabilité absolue (écoulement monophasique). On note en pratique :

Kri =
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K . K K
Eau: krw === Huile:kro=-—  Gaz:krg=-2
K K K
Les valeurs des perméabilités relatives sont comprises entres Oet 1.

11.4.2.2 Variations de la perméabilité relative en fonction de la saturation

a. Couple huile-eau (ou gaz- eau)

Considérons un échantillon saturé en huile avec de I’eau interstitielle (Sw= Swi) ; injectons
lentement de 1’cau (fluide mouillant). Ce type de déplacement est appelé « déplacement par
imbibition ». On constate que :

e La perméabilit¢ a I'huile décroit constamment. Elle n’est pas trop affectée par la
présence d’cau, alors que celle a 1’eau I’est plus par la présence d’huile. Ceci peut
s’expliquer — a prime aborden remarquant que 1’eau tapisse les parois des pores et emplit
les petits pores, laissant passer 1’huile surtout par les centres des pros pores.

e L’huile s’arréte de circuler pour une saturation minimale qui est la saturation résiduelle
en huile Sor.

e L’eau ne circule qu’a partir de la saturation interstitielle Swi. Ensuite, la perméabilité a
I’eau croit constamment jusqu’a la saturation maximale en eau : SWM= 1- Sor.

5>

R o Al s ot A e

wn
£

Figure A.11.11 : Evaluation de la perméabilité relative en fonction de la saturation, couple huile-eau [10]

krw - kro < 1, ce qui montre que les deux fluides se génent mutuellement pendant leur
déplacement simultané : la capacité totale d’écoulement est réduite.

b. Couple huile-gaz

Les observations sont du méme type, mais avec une différence en ce qui concerne la phase gaz.
Il faut une saturation en gaz minimale pour que celui-ci s’écoule, appelée saturation critique du
gaz Sgc. En effet, si par exemple nous décomprimons un échantillon sous pression de fagon a
ce que la pression descende sous le point de bulle, il y a apparition de bulles de gaz. Mais celles-
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ci ne se déplaceront pas en méme temps que ’huile, vers une face de 1’échantillon soumise a
une pression plus faible, tant qu’il n’existera pas une saturation en gaz suffisante pour former
une phase gaz continue dans le milieu poreux (sinon les bulles de gaz resteront bloquées par
I’effet Jamin. Les valeurs de Sgc sont généralement de quelques pourcents.

11

K.o K.'

Suc S 1

Figure A.11.12 : Evolution de la perméabilité relative en fonction de la saturation, couple gaz-huile [10]

11.4.2.3 Détermination des perméabilités relatives

Il faut toujours, si possible, faire des mesures de laboratoires. Mais parfois le carottage est
difficile, sinon impossible (sables non consolidés, problémes de forages, cotts ...). La tendance
moderne consiste a faire les mesures en conditions de réservoir (PG, TG) sur gros échantillons
(carottes entieres). Dans le cas ou il n’y a pas de carottes ; on utilise des relations empiriques.

a. Mesures de Laboratoire
Il existe plusieurs méthodes de mesure au laboratoire. Les deux principales sont les suivantes :

- Me¢éthodes de déplacement d’un fluide par un autre « Unsteady state » _ WIJBN method,

/
Fluide 2 ” -
Flude 3 . Flude 2 inmat .
puis 2 + 1

vy.v2 “ yolumes cumulés en fonction
du temps des fluides 1 et 2

Figure A.11.13 : Détermination expérimentale de la perméabilité [10]

On utilise la formule du débit fractionnaire pour calculer les Krl Kr2 en injectant un fluide 1
dans un echantillon saturé en fluide 2. La mesure consiste a comptabiliser les volumes de fluide
2 et 1 sortant de 1’échantillon en fonction du temps. Il s’agit donc essentiellement de mesures
volumétriques. Les calculs sont effectués sur micro-ordinateur. Par exemple, 1’appareil Beicip
(filiale I.F.P) permet des mesures jusqu’a 480 bars et 130 °C (1987).
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- Méthode « statique » de mesure de perméabilite relative

-« Steady State » Method

- Cette méthode est nettement plus longue, mais est considérée généralement comme étant
la plus représentative pour les milieux hétérogenes.

Les deux fluides sont introduits dans 1’échantillon saturé en phase lou 2. Ils s’écoulent a travers
la carotte jusqu’a ce que le rapport des fluides produits soit égal au rapport des fluides injectés.
A ce moment, le systéme est considéré comme ayant un écoulement permanent et les saturations
comme étant stables. Puis on modifie le rapport des débits injectés jusqu’a couvrir la gamme
des saturations.

Les saturations en fluides sont déterminées :

e Soit par balance volumétrique des quantités de fluides injectés et produits.

e Soit avec des électrodes donnant la résistivité de 1’échantillon (cas ou le fluide injecté
est de I’eau salée)

e Soit par I’absorbions d’un rayonnement X.

b. Relations empiriques
Des relations empiriques ont été établie, notamment pour les sables non consolidés qui sont
souvent difficiles, voire impossible, a carotter.

Citons par exemple :
Pour le couple « gaz et huile » :
Kro=(S*)* et krg=(1-S*)3

So-S . , .
Avec Sx=——"%  gaturation « réduite »

~ 1-Swi—Sor
Pour le couple « huile et eau » :
Krw = (S+ )3 etkro=(1-S+)3

Sw—-Swi—Sor
Av =—
ec S+ 1-Swi—Sor

Remarque importante : La perméabilité k tirée des essais de production est en réalité une
perméabilité effective ko ou kg, correspondant en général a une saturation Sw=Swi.

11.4.3 Pression Capillaire

En statique des fluides, la pression capillaire est la pression entre deux fluides non miscibles
dans un tube mince (voir Action capillaire), résultant des interactions de forces entre les fluides
et les parois solides du tube. La pression capillaire peut servir a la fois de force opposée ou de
force motrice pour le transport de fluide et constitue une propriété importante pour la recherche
et a des fins industrielles (notamment la conception microfluidique et ’extraction d’huile a
partir de roche poreuse). Il est également observé dans les phénomeénes naturels.

11.4.3.1 Définition de la pression capillaire

La pression capillaire est définie par :

Pc = Pnon mouillant — Pmouillan
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Avec :

Pc : pression capillaire.

® Pnon_mouillant : pression de la phase non mouillante.
e Pmouillant : pression de la phase mouillante.

La phase de mouillage est identifiée par sa capacité a diffuser préférentiellement a travers les
parois capillaires avant la phase de non mouillage. La "mouillabilite” d'un fluide dépend de sa
tension superficielle, des forces qui poussent la tendance du fluide a occuper le minimum de
place possible, et est déterminée par lI'angle de contact du fluide. La "mouillabilité” d'un fluide
peut étre contrblée en faisant varier les propriétés de surface capillaire (par exemple, la rugosité,
le caractere hydrophile). Toutefois, dans les systémes huile-eau, I’eau est généralement la phase
de mouillage, tandis que pour les systémes a gazole, ’huile est généralement la phase de
mouillage. Quel que soit le systéme, une différence de pression apparait a l'interface courbe
résultante entre les deux fluides.

11.4.3.2 Méthodes de mesure de la pression capillaire

Les méthodes permettant de mesurer physiquement la pression capillaire dans un tube capillaire
n'ont pas fait I'objet d'études approfondies, malgré le besoin de mesures de pression précises en
microfluidique. Le principal probleme avec la mesure de la pression dans les dispositifs
microfluidiques est que le volume de fluide est trop petit pour étre utilisé dans des outils de
mesure de pression standard.

Certaines études ont présenté I'utilisation de microballons, qui sont des capteurs de pression a
changement de taille. La suppression par asservissement, qui est traditionnellement utilisee
pour mesurer la pression artérielle, a également permis de fournir des informations sur la
pression dans les canaux microfluidiques a I'aide d'un systeme de controle « LabVIEW ».
Essentiellement, une micropipette est immergée dans le fluide du tube capillaire et est
programmeée pour répondre aux changements du ménisque du fluide. Un déplacement dans le
ménisque du liquide dans la micropipette induit une chute de tension, ce qui déclenche une
pompe pour rétablir la position initiale du ménisque. La pression exercée par la pompe est
interprétée comme la pression a l'intérieur du tube capillaire.
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[11. Performance des reservoirs
et essals des puits
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111.1 Well & Reservoir Performance

111.1.1 Introduction

L’analyse nodale est appliquée depuis de nombreuses années pour analyser les performances
des systétmes composés d'éléments en interaction. Les circuits électriques, les réseaux
complexes de pipelines et les systemes de pompage centrifuge sont analysés a I'aide d'une
mauvaise méthode. L'application de cette méthode aux systéemes de production de puits a été
proposée pour la premiére fois par Gilbert en 1954 et discutée par Nind en 1964 et Brown en
1978.

La procédure consiste a sélectionner un point de division ou nceud dans le puits et a diviser le
systeme a ce point.

Tous les composants en amont du nceud constituent la section d'entrée (inflow), tandis que la
section de sortie (outflow) est constituée de tous les composants en aval du nceud. Une relation
entre le débit et la perte de charge doit étre disponible pour chaque composant du systéme. [11]

Le point de fonctionnement d'un puits est le point d'intersection de deux courbes, la courbe de
performance du réservoir (inflow) et la courbe de performance de tubing (outflow). Les
performances "internes et externes" du réservoir (Inflow and outflow performances) sont
gouvernees par leurs propres lois physiques, mais doivent avoir la méme valeur en un point
situé au fond du puits. Ceci est I’application de « la loi des nceuds » qui veut que tout ce qui
entre dans le nceud est égal a ce qui sort (inflow = outflow).

111.1.2 Inflow performance

111.1.2.1 Indice de la productivité

Peu de temps apres le début de I'écoulement, la pression au fond du puits s'approche d'une
valeur stable, et quand on utilise cette valeur stable dans nos calculs, nous pouvons I’utiliser
comme une approximation des équations de I'écoulement a I'équilibre dans notre analyse. La
différence entre la pression du réservoir moyen et le fond du puits est appelée chute de
pression « pressure drawdown ».

Pressure drawdown = Pr - Pwf

¢ Pr : Pression du réservoir “Réservoir pressure ».
e Pwf : Pression de fond « Well fond pressure ».

Le drawdown entraine un débit Q et définit I'indice de productivité J

Q

J=——"—
Pr_ow

L'indice de productivité représente la réponse dynamique du réservoir et des propriétés du fluide
dans la zone de drainage d'un puits. 1l définit la relation qui existe entre le débit Q et la pression
d'écoulement au fond du puits Pwf pour une pression donnée de réservoir Pr.
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>,
Pr

wf
drawdown

0 Time

P — Pwt = Pressure drawdown
Figure A.111.1 : Evaluation du « pressure drawdown » [12]

Les facteurs affectant I'indice de productivité sont :
e Comportement de phases dans les réservoirs.
e Comportement en matiere de perméabilité relative.
e Comportement de la viscosité de I'huile.
e Comportement de facteur de volume de formation d’huile.

111.1.2.2 La perméabilité absolue

Les debits des fluides dans la roche dépendent des variables suivantes : les gradients de
pression, la saturation des fluides, la viscosité des fluides, les propriétés des roches, et la plus
importante c’est la perméabilité.

La perméabilité absolue est la capacité d’une roche a laisser passer un seul fluide a travers son
milieu poreux. Elle est mesurée en millidarcies. Plus la valeur est grande plus I'écoulement du
fluide est facile. La perméabilité peut varier sensiblement dans les roches a quelques meétres
écartés ou méme avoir des valeurs différentes pour différentes directions a travers la méme
section de la roche, Cette propriété est anisotrope en raison des hétérogénéités du réservoir.
Comme on le voit dans I'équation de Darcy :

q k dp

A Adl

g/A : La vitesse d'écoulement de liquide a travers la section transversale dans une direction
donnée.

K : La perméabilité dans cette direction.

M : La viscosité du liquide.

dp/dl : Le gradient de pression.

111.1.2.3 Inflow Performance Relationship — IPR

La construction de la courbe IPR (inflow performance relationship) est trés importante dans la
production. Cette courbe représente la capacité d'un puits d'évacuer un fluide du réservoir
jusqu'au fond du puits.

a. La méthode de I’IP
Quand la pression de fluide au fond du puits est au-dessus du point de bulle I’indice de la
productivité sera constant. Lorsque la pression tombe au-dessous du point de bulle, I'indice de
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productivité diminuera au fur et a mesure que le gaz se libére de ’huile. Gilbert (1954), le pere
de l'ingénierie de production moderne, il a été le premier & comprendre la signification de cette
baisse de I’indice de productivité. Il a tracé la courbe qui représente la pression d'écoulement
au fond du puits Pwf en fonction du débit Q, c’est I'IPR. Au-dessus du point de bulle, les
courbes des IPR sont des lignes droites, car il y a une seule phase de fluide, et la perméabilité
est une constante égale a la perméabilité absolue, I'indice de productivité est égal a la pente
inverse de la courbe IPR. Au-dessous du point de bulle, le gaz sort de la solution et I’écoulement
devient difficile qui provoque une diminution continue de I'indice de productivité.

o a aQ’

Figure A.111.2 : La courbe de I'lPR [12]

b. Skin ou effet pariétal
Le skin ou effet pariétal (facteur d'endommagement), doit étre considéré comme une perte de
charge additionnelle au voisinage immédiat du puits dans la formation.

En bref, une augmentation de la valeur de skin va diminuer les possibilités de production :
I’Inflow est restreint. Il en résulte une baisse de la pression de fond en débit a cause de la
dégradation de la liaison couche trou.

Mais, il peut étre négatif aprés une opération de fracturation ou une acidification (amélioration
de I’Inflow).

drawdown sers plus important si

Pour un méme débit produit, le |
lo skin est dlove

Figure A.111.3 : Evolution PTB en fonction de la valeur du Skin [13]
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Types de skin
Les différents types de skin sont :

D0 aux opérations de forage : boue utilisée, invasion normale de la roche réservoir par
les fluides de forage qui la colmatent, éventuellement fluides de complétion inadaptés.
D0 a la complétion sélectionnée (casing cimenté avec perforations ou trou ouvert).

D0 a une consolidation additionnelle de la liaison couche trou.

D0 a un colmatage de la liaison couche trou au cours de la vie du puits (arrivées
naturelles d’argiles, sables, dépots..., ou mauvaise conduite du puits).

111.1.3 Vertical Lift Performance

La courbe de tubing (VLP) présente la capacité
de l'installation et son influence sur
I’écoulement en fonction des pertes de charge
engendreées, elle a été tracée a partir des
pressions de fond dynamiques calculées par
I'une des corrélations de pertes de charge
verticales pour différents débits liquides.

111.1.3.1 Les régimes d'écoulements

Un certain nombre de différents régimes
d'écoulement se produise lors de I'écoulement
naturel
distingue :

7
L X4

>

K/
*

D)

L)

K/

Annular Flow

Plug or Slug Flow
dans les tubulures verticales. On

Ecoulement de liquide « Liquid flow » : Bubble Flow
Dans ce cas la pression a la base du
tubing est supposée au-dessus du point de
bulle, d’ou le régime d'écoulement est
monophasique.

Ecoulement & bulles « Bubble flow » : le
mouvement montant du liquide est
accompagné par réduction de pression, et Figure A.l11.4 : Les différents régimes
que la pression descend au-dessous du

point de bulle, les bulles de gaz commencent a se former. Ces bulles glissent vers le

haut dans la colonne.

Ecoulement par bouchon « Slug flow » : Plus haut dans le tubing, la pression continue
de baisser, plus le gaz est libéré de solution et les plus grosses bulles croitre
régulierement par les dépassements et coaliser avec les plus petits, comme ils se
déplacent vers le haut, portent entre eux les gouttes d'huiles contenant des petites bulles
de gaz. C'est le régime le plus efficace.

Ecoulement annulaire « Annular flow » : Plus élevé dans le tubing, & des pressions
encore plus basses, le gaz forme un canal continu dans le centre de la chaine, et I'huile
se déplace lentement vers le haut dans un anneau annulaire sur les parois internes du
tube.
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< Ecoulement a brouillard « Mist flow » : Enfin, si le tube a une longueur considérable de
sorte qu'une baisse de pression importante & partir du bas vers le haut, I'annulaire de
liquide se disparaitre, ne laissant que le flux de gaz entrainant un brouillard de
gouttelettes de liquide.

111.1.3.2 Les pertes de charges

Afin d'analyser et de concevoir nos systemes de production, il est nécessaire de calculer la chute
de pression qui existe entre le fond du puits et la surface lors de I'écoulement naturel. Le calcul
de cette chute de pression pour toutes les conditions possibles est complexe.

Nous sommes obligés de compter sur des corrélations empiriques ou semi-empiriques. Ces
corrélations tenir compte des sept variables importantes qui influent sur les pertes de charge
d'un puits éruptif.

Ces variables sont : la taille de tubing, le débit, la viscosité du fluide, la densité du fluide,
rapport gaz-liquide (GLR), rapport eau-huile (WOR), et enfin, I'effet de glissement. Une autre
variable est la déviation des puits verticaux.

111.1.3.3 Les Corrélations pour le calcul des pertes de charge

Plusieurs corrélations existent pour évaluer les pertes de charge dans les conduites. Les
corrélations peuvent étre placées dans l'une des trois catégories suivantes :

Catégorie ""a'" : Aucun glissement, aucune considération de modele d'écoulement. La densité
du mélange est calculée sur la base du rapport gaz / liquide entré. C'est a dire que le gaz et le
liquide sont supposés voyager a la méme vitesse. La seule corrélation requise concerne le
facteur de frottement a deux phases. Aucune distinction n'est faite pour différents modeles
d'écoulement.

Catégorie "'b"" : Glissement considéré, pas de modéle d'écoulement considéré. Une corrélation
est nécessaire a la fois pour la rétention de liquide (liquid holdup) et le facteur de friction. Parce
que le liquide et le gaz peuvent se déplacer a différentes vitesses, une méthode doit étre fournie
pour prédire la partie de la conduite occupée par le liquide a n'importe quel endroit. Les mémes
corrélations utilisées pour la rétention de liquide et le facteur de friction sont utilisés pour tous
les modeles d'écoulement.

Catégorie ''c" : Glissement considéré, modele d'écoulement consideré. Non seulement des
corrélations sont nécessaires pour prédire la rétention de liquide et le facteur de friction, mais
des méthodes pour prédire quel modele d'écoulement existe sont nécessaires. Une fois le modele
d'écoulement est établi, les corrélations de blocage et de facteur de friction appropriées sont
déterminées. La méthode utilisée pour calculer le gradient de pression d'accélération dépend
également du modele d'écoulement.

La figure suivante donne les corrélations empiriques publiées pour un écoulement vertical
ascendant et les catégories auxquelles elles appartiennent.

36



Mémoire Final Chapitre 111 : Performance des réservoirs et essais des puits

Evolution of 1D Steady State Multiphase Models

..-umi
'l ' A a5
IPrercmensogs Vol Bt e T b FFE Lnbend
e et
Jemomcs Casegory L ‘_““.
v a Do & Tetemes Mkt §
n v Flow Regenn ""()() S48 ad Pl
3‘ P Cll" A“-'_-—v'q-q-ﬁ t'...,
& |« ey
3 '
£ | % Fow Ragi imea
-
|- Category A [
 vo =@ O=
X Fow Ragene *“"'Ir‘()
g e
! : PR - 3 Ve (G- o ot ——— A - ————
(Murn RQaynokis ‘ | Y ‘ . J
No) L A b -
T T T T T 1 T
Fo P »~ {
Frounre af Pericnt \naken . Modmiing Par e

Figure A.111.5 : Les différentes corrélations utilisées pour le calcul des pertes
de charge [14]

111.1.4 Le point de fonctionnement du puits

Il suffit de tracer sur le méme graphique, la réponse du réservoir, et la réponse du tubing (les
courbes inflow et outflow) Ces deux courbes se coupent en un point qui est le point de
fonctionnement du puits caractérisé par un débit et une pression de fond dynamique (Q, Pwf).
Il change selon un changement di a I'un des parameétres qui caractérisent le réservoir ou le
tubing, puisqu'il est sensible a ces parameétres.

| inflow (IPR) v Outfiow (VL) 1

Le point de i
fonctionnement =

S, 2N W RS

[ Ta=1T 1 ]

Figure A.111.6 : Courbe de I’Inflow + I’Outflow performance [15]

I11.2 Les essais des puits

111.2.1 Description d'un essai de puits :

Lors d'un essai de puits, une réponse de pression transitoire est créée par un changement
temporaire du taux de production. La réponse du puits est généralement surveillée pendant une
période relativement courte par rapport a la durée de vie du reservoir, en fonction des objectifs
de l'essai. Pour I'évaluation les puits, les essais sont souvent réalisés en moins de deux jours.
Dans le cas des essais de limite de réservoir, plusieurs mois de données de pression peuvent
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étre nécessaires. Dans la plupart des cas, le débit est mesuré en surface tandis que la pression
est enregistrée en fond du puits. Avant l'ouverture, la pression initiale Pi est constante et
uniforme dans le réservoir. Pendant la période d'écoulement, la diminution de la pression ‘Ap’
est définie comme suit : Ap = pi—p (t)

I P(at:0)

:\
S
.~
a
v
L
Q

Figure A.111.7 : Séquence d'essai build up et Drawdown.

Lorsque le puits est fermé, la variation de pression du 1’essai de remontée de pression (build up
test) ‘Ap’ est estimée a partir de la derniére pression d'écoulement p(At =0) :

Ap =p(t) - p(At=0)

La réponse a la pression est analysée en fonction du temps écoulé ‘At’ depuis le début de la
période (temps d'ouverture ou de fermeture).

111.2.2 Objectifs des essais des puits :

L'analyse des essais de puits fournit des informations sur le réservoir et sur le puits. Les
informations géologiques, géophysiques et pétrophysiques sont utilisées si possible en
conjonction avec les informations des essais de puits pour construire un modéle de réservoir
permettant de prédire le comportement du champ et la récupération des fluides pour différents
scénarios d'exploitation. La qualité de la communication entre le puits et le réservoir indique la
possibilité d'améliorer la productivité du puits. Généralement, les objectifs des essais peuvent
étre résumeés comme suit :

Puits d'exploration : Sur les puits initiaux, les essais de puits servent a confirmer I'nypothese
d'exploration et a établir une premiere prévision de production : nature et taux des fluides
produits, pression initiale et propriétés du puits et du réservoir. Les essais peuvent se limiter a
I'essai DST (drill stem test) uniquement.

Puits d*évaluation : La description précédente du puits et du réservoir peut étre affinee en
testant des puits d'évaluation pour confirmer la productivité du puits, les hétérogenéités et les
limites du réservoir, les mécanismes d'entrainement, etc. Des échantillons de fluide de fond de
trou sont prélevés pour l'analyse en laboratoire du PVT. Des essais de plus longue durée (essais
de production) sont généralement effectués.
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Puits de développement : Dans les puits de production, des essais périodiques sont effectués
pour ajuster la description du réservoir et évaluer la nécessité d'un traitement du puits, comme
le workover, la stratégie de perforation ou la conception de la complétion, afin de maximiser la
durée de vie du puits. La communication entre les puits (tests d'interférence), la surveillance de
la pression moyenne du réservoir sont quelques-uns des objectifs habituels des essais de puits
de développement.

111.2.3 Informations obtenues a partir de essais de puits

Les réponses aux essais de puits caractérisent la capacité du fluide a s'écouler dans le réservoir
et vers le puits. Les essais fournissent une description du réservoir dans des conditions
dynamiques, par opposition aux données géologiques et logarithmiques. Comme le volume du
réservoir étudié est relativement important, les paramétres estimés sont des valeurs moyennes.
A partir de I'analyse des courbes de pression, il est possible de déterminer les propriétés
suivantes :

a. Description du réservoir :
e Perméabilité (horizontale k et verticale kv.),
e Hétérogénéités du réservoir (fractures naturelles, stratification, changement de
caractéristiques).
e Les limites (distance, taille et forme).
e Pressions (pression initiale et la pression moyenne).

b. Description du puits :
e Potentiel de production (indice de productivité Pl et le skin S).
e La géométrie des puits.

En comparant les résultats des essais de routine, on peut établir les changements de
productivité et le taux de diminution de la pression moyenne du réservoir.

111.2.4 Procédure des essais

111.2.4.1 L’essai d’ouverture (Drawdown test) :

La pression du fond du trou est utilisée pour I'analyse. ldéalement, le puits devrait produire a
un rythme constant, mais en pratique, cela est difficile a réaliser et les données relatives a la
pression de 1’essai de fermeture sont irrégulier. L'analyse des périodes d'écoulement
(rabattement) est souvent difficile et imprécise.

111.2.4.2 Essai de fermeture (Build up test) :

L’augmentation de la pression au fond du puits aprés la fermeture est utilisée pour I'analyse.
Avant l'essai de montée en pression, le puits doit avoir coulé suffisamment longtemps pour
atteindre un débit stabilisé. Pendant les périodes d'obturation, le débit est contr6lé avec
précision (zéro). C'est pour cette raison que des tests d'accumulation doivent étre effectués.

111.2.4.3 Essai d'injection (fall-off test) :

Lorsque le fluide est injecté dans le réservoir, la pression au fond du trou augmente et, apres la
fermeture, elle diminue pendant la période de chute. Les propriétés du fluide injecté sont en
géneral différentes de celles du fluide du reservoir, l'interprétation des tests d'injection et de
chute nécessite plus d'attention que pour les puits producteurs.
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111.2.4.4 Essai d'interférence et I’essai d'impulsion :

La pression au fond du trou est surveillée dans un puits d'observation fermé situé a une certaine
distance du producteur. Les essais d'interférence sont congus pour évaluer la communication
entre les puits. Avec les essais d'impulsion, le puits actif est produit avec une série de courtes
périodes de débit / fermeture et les oscillations de pression résultantes dans le puits
d'observation sont analysées.
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Figure A.111.8 : Séquence des essais typiques. Puits d'huile

111.2.4.5 Les essais des puits complétés :

a. Essai de production :
Au cours de ces essais, le puits est complété comme un puits de production avec un trou tubé
et une complétion permanente. Le puits est surveillé a la surface, de la téte de puits.

b. Essai de la tige de forage (DST) :

Le puits est complété temporairement par une vanne d‘arrét en fond de trou. Le puits est souvent
tubé, mais le DST peut également étre réalisé en trou ouvert. Lors d'un DST, le puits est fermé
en fond de trou. La procédure du DST n'est utilisée que pour des essais relativement courts. Le
train de tiges de forage (drill-pipe) n'est plus utilisé, et on utilise des tubes de production.

111.2.5 Méthodologie des essais de puits

a. Le probléme inverse :

L'objectif de l'analyse des essais de puits est de décrire un systéeme inconnu ‘S’(puits +
réservoir) par des mesures indirectes ( ‘O’ « output » la réponse de la pression a ‘I’ « input »
un changement de taux). La résolution de S = O/ I est un probleme inverse typique (Gringarten
et al, 1979).

[==)» S =0

input SYSIEI output
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Contrairement au probleme direct (O = | x S), la solution du probléme inverse n'est
généralement pas unique. Elle implique un processus d'identification, et I'interprétation fournit
le(s) modéle(s) dont le comportement est identique a celui du réservoir réel.

b. Modeéles d'interprétation :

Les modeles utilisés dans l'interprétation des tests de puits peuvent étre décrits comme une
fonction de transfert, ils ne définissent que le comportement (homogeéne ou hétérogéne, limité
ou infini). Bien Les modeles d'interprétation des essais sont souvent différents des modéles
géologiques ou logarithmiques, a cause des propriétés moyennes du réservoir. Les réservoirs
multicouches, par exemple, fréquemment montrent un comportement homogene lors des essais.

Les modeles d'interprétation sont constitués de plusieurs composants, qui sont relativement
indépendants, et présentent des caractéristiques différentes a différents moments de la réponse.
Une fois que tous les composants ont éte identifiés, le modele d'interprétation est défini. Des
solutions analytiques ou des modeles numériques sont utilisés pour générer des réponses de
pression a la I'historique du débit de production « | » du puits, et les parameétres du modele sont
ajustés jusqu'a ce que le comportement du modéle « O » soit identique au comportement de «
S»,

Dans le cas d'un comportement complexe du réservoir, plusieurs modeles sont fréquemment
utilisés pour décrire la réponse a I’essai de pression. La non-unicité de la solution du probléme
inverse peut-étre réduite en utilisant des informations supplémentaires, telles que les données
géologiques ou géophysiques. Dans certains cas, un nouvel essai peut étre spécifiquement
concu afin de compléter ou d'améliorer une incertaine réponse d’un essai de pression.

c. Les données requises pour I'analyse des essais de puits :

Données d'essai : le débit et la pression du fond du puits en fonction du temps. La séquence
d'essai des événements doit étre détaillée, y compris tout probléeme opérationnel pouvant
affecter la réponse du puits. Les résultats de I'analyse dépendent de la précision des données
d'essai du puits. Lorsque le débit de production n'a pas été mesuré pendant certaines périodes,
il doit étre estimé avec précision.

Données sur le puits : rayon du puits ‘rw’, géométrie du puits (tel qu'un puits incliné ou
horizontal), profondeurs (formation, jauges).

Parametres du réservoir et du fluide : épaisseur de la formation ‘h (nette)’, porosité ‘@’,
compressibilité d’huile ‘co,de I'eau ‘cw et de la formation ‘cf*, saturation en eau ‘Sw°, la
viscosité d’huile ‘p’ et le facteur de volume de la formation ‘B’. La compressibilité totale du
systeéme ‘ct’ est exprimée par :

ct=co(1-Sw)+cwSw + cf

Les parametres de réservoir et de fluide ci-dessus sont utilisés pour le calcul des résultats. Apres
une premiére interprétation, ils peuvent toujours étre modifiés ou ajustés si nécessaire pour
affiner les résultats, pour le méme modele théorique d'interprétation. Des données
supplémentaires peuvent étre utiles dans certains cas : les logs de production, relevés de
gradients, température du réservoir, pression du point de bulle, etc. Des informations générales
obtenues aupres de géologues et de géophysiciens sont nécessaires pour valider les résultats de
I'interprétation des essais de puits.
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111.2.6 Les régimes d’écoulement

Les différents comportements d'écoulement sont généralement classés en fonction du taux de
variation de la pression par rapport au temps.

111.2.6.1 Etat stationnaire :

En régime permanent, la pression ne change pas avec le temps. Cela s'observe par exemple
lorsqu'un effet de pression constante, tel que celui résultant d'un gaz cap ou de certains types
d’aquifeére actif, assure un maintien de la pression dans la formation productrice.

dp
;=0

111.2.6.2 Etat Pseudo stationnaire :

Le régime de pseudo-stationnaire caractérise une réponse dans un systeme fermé. Avec une
production a vitesse constante, la chute de pression devient constante pour chaque unité de
temps.

dp

—— = constante
at

111.2.6.3 Etat transitoire :

Des réponses transitoires sont observées avant que la pression constante ou les effets de

frontieres fermées ne soient atteints. La variation de pression avec le temps est en fonction de

la géométrie du puits et des propriétés du réservoir, telles que la perméabilité et I'nétérogénéité.
dp

E = f(x,y,z,t)

111.2.7 Capacité du puits

Lorsqu'un puits est ouvert, la production a la surface est d'abord due a I'expansion du fluide
stocké dans les abords du puits, et la contribution du réservoir est initialement négligeable. Ce
régime d'écoulement caractéristique, appelé effet pur de la capacité du puits, et peut durer de
quelques de quelques secondes a quelques minutes. Ensuite, la production du réservoir
commence et le débit augmente jusqu'a ce qu'il devienne identique au débit de surface. Lorsque
cette condition est atteinte, la capacité du puits n'a plus d'effet sur la réponse a la pression au
fond du trou, et ces données décrivent le comportement du réservoir et peuvent étre utilisées
pour une interprétation d’un écoulement transitoire. Pendant les périodes de fermeture, 1'effet
de capacité du puits est également appelé afterflow : aprés la fermeture du puits, le réservoir
continue a produire et le fluide stocké dans les abords puits est recomprimé. L'effet de la
capacité du puits affecte les réponses de la pression des puits pendant les premiers instants de
chaque période d'essai.

Coefficient de stockage des puits de forage ;

Le coefficient de la capacité du puits définit le taux de changement de pression pendant le
régime pur de la capacité du puits. Pour un puits rempli d'un fluide monophasique, la capacité
du puits est représentée par un terme de compressibilité (van Everdingen et Hurst, 1949) :
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C= Av—CV
= Tap- oVw

Ou:

Co : compressibilité du liquide psi-1.
Vw : volume des abords du puits en Bbl.
Analyse spécialisée :

Pendant le régime pur des abords du puits, le puits agit comme un volume fermé et, avec un
débit de surface constant, la pression change linéairement avec le temps. Le coefficient de
capacité du puits peut étre estimé sur un graphe de la variation de pression Ap en fonction du
temps écoulé At sur une échelle linéaire (van Everdingen, et Hurst, 1949). Au début, la réponse
suit une ligne droite de pente mWBS, en interceptant l'origine.

qB

Ap = — At
p 24c

Le coefficient ‘C’de capacité du puits est estimé a partir de la pente linéaire mWBS :

qB

€= S AmWBS

111.2.8 Régime d'écoulement radial, skin (comportement homogeéne)

Lorsque la production du réservoir est établie, les lignes d'écoulement convergent vers le puits
avec une géometrie radiale. Dans le réservoir, la pression est en fonction du temps et de la
distance au puits. Au fur et a mesure que le temps de production augmente, la pression au fond
du puits pwf diminue, et la zone de drainage circulaire de rayon ri s'étend dans le réservoir.

Le skin :

Dans le cas d'un puits endommageé, une restriction d’écoulement est présente a l'interface entre
le réservoir et les abords du puits, produisant une perte de charge supplémentaire Apskin
lorsque le fluide entre dans le puits. Dans le cas d'un puits stimulé, les conditions d'écoulement
sont améliorées a proximité du puits, et la chute de pression est réduite dans une zone
cylindrique proche des abords du réservoir. Pour comparer les puits, il faut normaliser la
proportion de la chute de pression a proximité des abords du puits. Le méme Apskin peut décrire
un dommage faible ou tres élevé, selon le débit et la perméabilité du réservoir. Le facteur de
skin S est un paramétre sans dimension (van Everdingen 1953), et il caractérise I'état du puits :
pour un puits endommagé S > 0 et, par extension (amélioré), S < 0 pour un puits stimulé.

S = —————APskin

141.2gBp
Les exemples typiques d'un puits endommagé (S > 0) sont ; un mauvais contact entre le puits
et le réservoir (gateau de boue, densité de perforation insuffisante, pénétration partielle) ou une
zone envahie.

Le comportement d'un puits stimulé (S < 0) est observé lorsque la surface de contact entre le
puits et le réservoir a été augmentée par rapport a la géometrie de base cylindrique verticale du
puits (puits fracturé, puits incliné et horizontal) ou a la zone stimulée par I'acide.
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Pour une chute de pression donnée au voisinage des abords du puits, I'équation précédente
montre que I’endommagement est plus important dans les réservoirs a haute perméabilité, ou
lorsque la viscosité du fluide est faible. Un facteur de skin S important indique la possibilité
d'une forte amélioration de la pression d'écoulement du puits, ou d'une augmentation
significative du débit.

111.2.9 Les méthodes d’analyse

Un essai de production complet est constitué de plusieurs régimes d'écoulement
caractéristiques, allant de la capacité du puits et des conditions proches du puits aux effets de
la limite de réservoir. La plupart des données de pression enregistrées décrivent un
comportement transitoire d'un régime a l'autre, et les lignes droites sont difficiles a identifier
sur les graphiques a I'échelle spécialisée décrits précédemment.

e L'échelle log-log :
Est préférable pour l'interprétation des essais de puits : tous les régimes d'écoulement
peuvent étre caractérisés sur un seul graphe, ce qui permet d'établir un diagnostic du
comportement complet du puits et donc de définir le ou les modéles d'interprétation
appropriés.

e Lescourbes types :
(Curve Matching Analysis) plusieurs présentations de courbes types ont été proposées pour
I'interprétation des essais des puits vertical en réservoir homogeéne infini. F. Daviau a fait
une critique détaillée de ces courbes types. De cette critique il ressort que les courbes types
de Gringarten et al sont les plus complétes et les plus pratiques a 1’usage.

e Ladérivee de la pression :
Avec l'approche dérivée, le taux de variation dans le temps pendant une période d'essai est
pris en compte pour I'analyse. Afin de mettre en évidence le régime d'écoulement radial, la
dérivée est prise par rapport au logarithme du temps (Bourdet et al., 1983 a). Les méthodes
utilisant la dérivée de la pression remédient 1’inconvénient de I’effet d’écartissement 1ié a
la présentation logarithmique (difficulté d’observer les faibles variations relatives a la
pression) tout en exploitant les avantages de la représentation par les courbes types.
L’intérét principal de dérivé réside dans 1’aide importante apportée a 1’étape de calage.

La perméabilité du réservoir, la capacité du puits et le skin peuvent étre déterminés

directement a 1’aide de la courbe type et de sa dérivée pourvu que la stabilisation de la
dérivée soit atteinte.
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V. Estimation des réserves

45



Mémoire Final Chapitre IV : Estimation des réserves

IVV.1 Estimation des réserves

La connaissance du volume des hydrocarbures en place dans un gisement est fondamentale dans
1’étude de développement de chaque champ pétrolier, car toute exploitation d'un champ est bien
évidemment en fonction directe des quantités d'huile et/ou de gaz contenues dans les roches
réservoirs. Aprés avoir été longtemps appelés « réserves en place », ces volumes
d'hydrocarbures sont plus communément nommeés de nos jours : Quantités en place, ou volumes
de fluide en place : huile et gaz en place, (OOIP : Original Oil In Place, OGIP : Original
Gas In Place), ou encore accumulations.

Par contre, le terme « réserves récupérables » est plus difficile a préciser parce qu'il dépend des
conditions techniques et économiques de I'exploitation, lesquelles sont également liées a la
politique énergétique du pays producteur et les contraintes économiques.

IV.1.1 Les différentes catégories des réserves

Les quantités en place sont classées selon différents critéres variables dans le temps suivant la
connaissance graduelle du gisement obtenue a partir essentiellement des puits forés, ainsi que
des études géophysiques et géologiques complémentaires. Les différentes catégories de
quantités en place sont :

IV.1.1.1 De point de vue technique et économique

e Les réserves prouvées (1P) Définies par les ressources en gaz et pétrole "Raisonnablement
certaines” d'étre produites, en utilisant les techniques actuelles, au prix actuel et selon les
accords commerciaux et gouvernementaux en cours. Dans l'industrie, elles sont connues sous
le nom 1P. Certains spécialistes utilisent I'appellation P90, car elles ont 90 % de chance d'étre
mises en production.

e Les réserves probables (2P) Définies par les ressources en gaz et en pétrole "Raisonnablement
probables™ d'étre produites, en utilisant les techniques actuelles, au prix actuel et selon les
accords commerciaux et gouvernementaux en cours. Dans I'industrie, elles sont connues sous
le nom 2P. Certains spécialistes utilisent I'appellation P50, car elles ont 50 % de chance d'étre
mises en production.

e Les réserves possibles (3P) Définies comme "Ayant une chance d'étre développées en tenant
compte de circonstances favorables". Dans l'industrie, elles sont connues sous le hom 3P.
Certains spécialistes utilisent I'appellation P10, car elles ont 10% de chance d'étre mises en
production.

1V.1.1.2 De point de vue théorique

e Quantités en place prouvées : considérées comme certaines zones traversees par des puits
notamment.

e Quantités en place probable : les données structurales, les interprétations des Diagraphies
et des pressions permettent de considérer des zones comme imprégnées, mais sans
certitude compléte.

e Quantités en place possible : le manque de connaissance sur les interfaces fluides ou
I’extension du faciés dans certaines zones laisse planer une grande incertitude, mais la
présence des roches saturées en hydrocarbures n’est pas exclue.
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Farmeiure theot s

Figure A.1V.1 : Différentes catégories de réserves en place [16]

1V.1.2 Méthodes d’estimation des réserves

Il existe deux groupes de méthodes trés différentes pour évaluer les quantités d’hydrocarbures
dans les réservoirs et chaque méthode a ces propres bases et intéréts :

= Laméthode volumétrique.
= La méthode dynamique (Bilan Matiére).

1V.1.2.1 Méthode volumétrique
Principe :

L’estimation de quantité en place, OOIP (Original Oil In Place) et OGIP (Original Gas In
Place), peut étre fait par les données de forage et des études géophysique et géologique
complémentaires.

A partir de ces études, on obtient les cartes en isobathe aux toits et aux murs du réservoir, a
partir desquelles on obtient des cartes en iso hauteurs utiles. La planimétrie de ces cartes permet
de calculer le volume des roches.

Formule mathématique de la méthode volumétrique :
Commencant par la loi des gaz réels, le volume initial du réservoir au conditions du fond est :

ZnRT
gi — P;

Et le méme volume au conditions standards est :

Z,nRT

V = G =
Ssc Psc

Le nombre de mole “n” est le méme aux les conditions standards et aux conditions du fonds,
donc :

VgiPi ZscTsc

G =
Z;T Pg
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Le volume des pores est exprimé par la relation suivante :
Vgi = 43560 Ah®(1 — Swi) Le Vgi est exprimé en ‘acres.ft’.
En replagant le ‘Vgi’ dans la relation de “G”, on aura :

G = 43560 Ah® (1 — Swi) / Bgi Le volume G est exprimé en “scft”.

Gp = 43560 Ah® (1 —-Sw;) / (Bg; — Bg,)
Avec :

- Vgi: est le volume rocheux exprimé en (acres.ft)

- G : estle volume initiale du en place exprimé en (scft) ou bien en (m3).
- @ : est la porosité moyenne (Fraction)

- Sw: est la saturation moyenne en eau (Fraction)

- A : estlasurface du réservoir en (acres)

- hy: est la hauteur utile moyenne en (ft)

- Gp: est le volume du gaz produit en (scft)

- Bgi: est le facteur volumétrique initiale (cft/scft)

- Bga: est le facteur volumétrique aprés une production (cft/scft)

Remarque : le facteur de récupération des réservoirs du gaz varie entre 80% et 90%, mais la
présence d’une aquifére piege le gaz en avancant vers la surface. Donc le facteur de récupération
dans ce cas varie entre 50% et 80%.

Détermination des différents parameétres intervenant dans la formule.

Considérons un ensemble de puits (n puits : chaque puits a sa propre @i, Swi, Soi, hui et hti).
Pour déterminer le OOIP dans ces puits, on utilise la méthode décrite précédemment par sa
formule mathématique.

a. Détermination du volume rocheux ¥ :

C'est I'étape la plus difficile, la plus lente et aussi la plus sensible, car la valeur VR calculée par
différentes méthodes est moins précise. Pour des surfaces données au toit et au mur sur un
nombre n de puits dans un réservoir, on peut déterminer son volume rocheux VR par l'intégrale
suivant :

Ztoit Ztoit
VR = f S(toit).dz —f S(mur).dz
ZE ZE

Figure A.1V.2 : Méthode d’estimation du volume rocheux [16]
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b. Détermination du @moy :

e Sihui=hui+1, onaura: Pmoy = %
e Si hui # hui+1, on suit la méthode suivante :
VP
Ona: Qp = VT
Et pour chaque @iona: @, = VP;/V; - VP; = @; * V;

VP _ YiaVPi _ Yt @itVi _ Yitq @irSrhu

Donc : = =
® - Yic1 @ivhyi
c. Détermination du Swmoy
n
. ] o Swi
e Sihui=hui+1, onaura: Swmoy = %

e Si hui # hui+1, on suit la méthode suivante :

: —Vw
Ona: Sw = Y.
Et pour chaque Swion a: Svi = Vyui/VP; » V,,; = 8, * VP;

Vwi = Swi * Vi * @; = Sy * hyy * § * @

Donc : S —Vw _ it Vwi _ Z?:lswi*vpi _ Z?=1Swi*(ﬂi*5*hui
. wmoy Vp ?:1 Vpi E?zl Vpi 2?21 hui*s*(Pi
Enfin : S _ Zit1 Swir@irhy;
. wmoy Z?:]_ hui*(Pi

d. Détermination de humoy :

n
- = ] i= h i
e Sihui=hui+1, onaura: hymoy = %
- - - p_ h i h i
e Sihui * hui+1: humoy = 21_11 A
Zi=1hti
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e. Détermination de htmoy:

n
i=1 hti

n

htmoy =

C'est une moyenne arithmétique.

1V.1.2.2 Méthode dynamique (bilan matiere)

A partir de I’équation de la conservation de la matiére :
Np = Ni - Nf
Ou:

np : la quantité du gaz produite en mole.
ni : la quantité du gaz initiale en mole.
ns : la quantité du gaz restante (finale) en mole dans le réservoir.

En utilisant la loi des gaz parfaits : PV =ZnRT
L’équation de la conservation de la matiere devient :

PG, PV PV —(W.-W,)]

= (1
RT,, Z,RT ZRT 1)
Ou:
Pi : la pression initiale du réservoir ‘psi’. Zi : le facteur de déviation du gaz a Pi.
Gp : le cumul du gaz produit ‘scft’. Z : le facteur de déviation du gaz a P.
P : la pression du réservoir ‘psi’. T : température ‘°R’.
V : ‘OGIP’ ou ‘G’ en ‘cft’. W0p : le cumul d’eau produit ‘cft’.
We : le cumul d’eau influx ‘cft’.
- P
{ »> ) ( ‘\?; kY G, w
X X
y - Iy
V \Y
:;,J | S R 2 o W,. - W::,ﬂ,'. R 2

Figure A.1V.3 : Les mécanismes de drainage d’un réservoir du gaz
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En générale, les réservoirs du gaz sec peuvent étre devisés en deux catégories :

a. Les réservoirs du gaz sec volumétrigues (VOLUMETRIC GAS RESERVOIRS)

Dans cette catégorie (We -WpBw = 0).
L’équation (1) devient :
PG, PV PV

......... 2
T, Z;T ZT (2)
Cette équation peut étre exprimé en deux formes :
- 1° forme avec le terme de P/Z :
En réarrangeant 1’équation (2) :
P P, (P,T
—=—— |G, ... ... ... 3
Z Z (TSCV) P 3)

En représentant ‘P/Z’ en fonction de ‘Gp’ (voir la figure suivante) :

N|v——-—>

Figure A.1V.4 : I’équation du bilan matiére du gaz

L’extrapolation de la ligne droite obtenue sur I’axe des ‘x’ nous donne la valeur de ‘G’.

Les réserves initiales des gaz ‘V’ peuvent étre exprimés dans les conditions standards avec :

Tsc Pi

V=BgG=( (4

En substituant I’équation (4) dans I’équation (3), on aura :

; - ‘Zli" - <(’;—‘l) %) Gp oo (5)
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P P; (m]G _ ( )
Z°Z, m|G, avec m=
Ou : G : OGIP exprimé par ‘scft’.

V : OGIP exprimé par ‘cft’.

En terme du facteur de récupération RF :

RF = % En remplagant Gp/G par RF dans 1’équation (5), on aura :
P P; Gp P P; Z, P
—=—1——) o —=—(1—-RF d RF=1—<——>
7z, ( G v 77z ¢ ) donc Z P,

2¢™e forme en fonction du Bg :

De la définition du facteur volumétrique du gaz :

B - V ©) . P, Z;T V .
= — e e T.. P, G (7)

En substituant les équations (6) et (7) dans 1’équation (2), cette derniére devient :

G, = G( —%) e (8)

g
Donc:
G,B
G,=6—22 .. .. 9)
P By — By,

b. Les réservoirs du gaz sec en présence d’une aquiféere (water drive gas reservoirs) :

Dans ce cas des réservoirs, le terme We — WpBw n’est pas nul, donc on aura deux (2)
inconnues a déterminer (‘G’ et “We”).

L’équation (9) peut étre exprimée en plusieurs formes :

1¢"¢ forme :

2¢Me forme :

W,  G,B;+W,B,)
-B,;;  B,—By

G+ e (11)

By gi

Selon la notion de HAVELENA ET ODEH, 1’équation (11) devient :

3™ forme :
F=GE +W,.......(12)
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Avec :

F=G,B,+W,B,

E,=B,+B,

Le terme Efw est négligeable par rapport Eg.
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1.1 Introduction

Ce périmetre représente la marge septentrionale du bassin de Gourara ou le potentiel pétrolier
a été prouve. Les découvertes de Hassi Tidjerane constituent un élément encourageant quant a
la suite de I’exploration sur le périmetre Guern El Guessa, qui partage le méme environnement
pétrolier.

L’activité forage a débuté au Nord-Ouest du périmétre Guern EL Guessa en 1954 avec le forage
de quatre puits d’Oued Rharbi (OR-1, 2, 3 & 4). Ces puits ont été implantés sur la base des
données gravimétriques qui s’averent apres 1’interprétation des données sismiques que ces puits
ont des mauvaises positions structurales et que le réservoir Strunien est érodé par la discordance
hercynienne.

Les résultats de ces puits ont montré des indices de gaz et de 1’huile ainsi que de 1’cau salée au
niveau du réservoir Siegénien-Gédinnien.

En 1957, SN Répal a foré un puits Guern EL Moor (GM-1) sur une structure située sur la partie
centrale du périmetre Guern El Guessa dans le but d’explorer les réservoirs du Dévonien. Les
résultats des tests effectués en face des gres du Siegénien-Gédinnien ont donné 10m3 /h de gaz
et de I’eau salée.Le Strunien a donné des indices d’huile.

En 1967, SOPEFAL a implanté le puits Guern Ben Kambou (GK-1) sur une structure identifiée
par la sismique. Les tests réalisés au Strunien et Siegénien-Gédinnien ont donné 40m 3 /h de
gaz et 12m3 /h de gaz et d’eau salée respectivement.

L’association SONATRACH/BG a foré en 2011 deux puits Guern Bet Tebel et Guern El Ferd
(GBT-1 et GEF-1), qui avaient pour objectifs pétroliers les réservoirs du Strunien et du
Siegénien. Le premier puits GEF-1 se trouvant a 1.8km a I’Est du puits GM-1, a montré sur les
diagraphies que la partie sommitale du réservoir Strunien est a hydrocarbures, avec une hauteur
utile de 10m, et des porosités de 1’ordre de 18%. Par contre Le deuxiéme puits foré sur le flanc
de la structure n’a montré aucun indice d’hydrocarbure. Suite a ces résultats le périmetre Guern
El Guessa a fait I’objet d’un rendu total par la société BG.

la SONATRACH a repris les activités sur ce périmétre en 2012 et a foré 3 puits en 2014 qui se
sont soldées par deux découvertes Hassi EI Morrech-1 (HEM-1) faite en Janvier 2014 et Guern
Ben Kambou-1bis (GK-1bis) faite en Octobre 2014. Par contre le forage GAT-1 qui se situe
sur le méme trend que les gisements Hassi Tidjerane (HTJ & HTJW) s’est avéré aquiferes.

EnJanvier 2016, Sonatrach a foré sur ce méme trend GBN, un deuxiéme forage Garet EI Atouch
Nord-1 (GATN-1) distant de 15Km au Nord-Ouest de GAT-1, sur une position structurale plus
haute. Le test réalisé au niveau du Strunien a produit du gaz donnant lieu a la troisieme
découverte sur le périmetre Guern El Guessa. En Juin 2016, Sonatrach a foré sur le trend GBT
le forage GMN-1. La partie sommitale du réservoir Strunien s’est avérée argileuse donnant lieu
a un changement latéral de facies.

En Juillet 2016, Sonatrach a foré sur le méme trend GBT un forage GM-1 bis ST, ce puits a été
réalisé afin d’évaluer la structure qui a fait I’objet des forages GEF-1 et GM-1 qui ont montré
une colonne d’hydrocarbure selon les diagraphies. D’apres 1’interprétation des diagraphies du
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puits GM-1 bis ST, le réservoir est aquifere et compact, confirmant le caractére trés hétérogene
du réservoir Strunien.

En Aout 2016 Sonatrach a foré sur le méme trend GBT le forage HEMS-1 distant de 17,5Km
au Sud- Est de la découverte HEM-1. Le réservoir Strunien s’est avéré aquifere. En Janvier
2018, Sonatrach a foré sur le trend GBN un forage de délinéation Garet El Atouch Nord-2
(GATN-2) distant de 6.5km au Sud-Ouest du puits GATN-1. Le test réalisé au niveau du
Strunien a produit un débit de gaz fort appréciable de (107 784m3 /j).

En Mars et Mai 2018 Sonatrach a foré respectivement les puits DEN-1 et GC-1 qui se sont
avérés aquiferes et/ou compacts, confirmant le caractére hétérogéne du réservoir Strunien.

1.2 Cadre géologique global

Le périmétre Guern El Guessa se trouve au Nord-Ouest de la plateforme saharienne (Fig.3). Il

\ 1L
GK-1 bis '
(Oce 2014) 1§

3 GATN-2 g - - Yid
: = ‘
A T .
A GK-1
\ (Mas 2014) (1968)

Figure B.0.1: Plan de position du sondage de Guern El Guessa

est limité a 1’Ouest par la Voite de Oued Namous, a I’Est par la Voite d’Allal, au Nord par
I’ensellement d’El Djofra et au Sud, il se prolonge vers le centre du bassin de Gourara. Les
dép6ts du Dévonien Supérieur et inférieur affleurent sous la discordance hercynienne dans la
partie Nord du périmétre alors que la série paléozoique est de plus en plus compléte jusqu’au
Carbonifére en allant vers le Sud, conférant ainsi un pendage régional dans cette méme
direction.
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Figure B.0.2 : Carte en écorché a la discordance Hercynienne

1.3 Géophysique

La région de Guern El Guessa a fait 1’objet de plusieurs campagnes sismiques 2D entre 1977 et
1987, couvrant la totalité du périmetre. L’interprétation de ces données a permis 1’identification
de plusieurs trends structuraux a savoir le Trend Garet Bet Tebel (GBT) situé au centre du
bassin. Cette sismique n’a pas permis une bonne définition de la géométrie et des fermetures
des structures. Dans le but de cerner ces structures un programme sismique 2D totalisant
environ 2304.725 km a été réalisé durant I’année 2009 en association avec BG, deux volumes
3D ont été également acquis durant cette méme année afin de raffiner le modéle structural des
deux trends identifiés ; il s’agit du trend Garet Bet Tebel (GBT) et Guern Ben Naourou (GBN).

Figure B 0.3 : modéle géologique du trend GBN

58



Partie B

| : Géologie de la région

1.4 Analyse du prospect

uT™

X: 326802mE
Y: 3447311mN

Zs: 5
Cross

Prévisions litho-stratigraphiques

2 Geological :

33m

sline 3337 et Inline 2339

PREVISION LITHO-STRATIGRAPHIQUES DU FORAGE

Long: 01°10°56,89"E
Lat: 31°08'56,10"E

Hassi El Morrech -1
HEM-1

Bloc: 317a

BASSIN: GOURARA NORD
PERIMETRE : GUERN EL GUESSA

Age [strat.] Top (m) Thikness (m) Lithologie Coring Test
S om
Plio 300 m Sable et calcaire blang, avec des passées d'argile et des grés argileux,
quaternaire friable.
300m
Continetal
Intercalaire 397 m Grés blanc a gris argilo-siliceux et argile brune.
(C.1.)
697 m
Lias 124 m Argile grise verdatre Intercalation d'Anhydrite et d'argile
821 m
Trias 21m Argile finement silteuses rouge brique.
842 m Argiles noires silteuses,a rares passées de grés trés fins.
Viséen 322 m
64
b Gré fins a moyens ,chloriteux a passées d'argiles, 3x 18 m E
Strunien 251 m
1415m Argiles noires silteuses,a passées de grés tres fins.
Famennien
165m Calcaires noduleux « griottes »
Frasnian 1580m 54 m Alternance de calcaires et de marnes radioactives.
Givétien 1634m 27 m Intercalations de Calcaire, de grés argileux et d'argile sill
Eifelien 1661 m 194 m Argile silteuse, Calcaire
1855m
Complexe gréso-argileux avec des passées de Calcaire blanc, qui devient
de plus en plus gréseux vers le sommet.
Emsien 93 m
Calcaires
[
1948 m 3x18m g
Siegénien 202 m ::_\;emble gréso-argileux, avec des passées fréquentes de Calcaire et de
Total Depth(m) : 2150 m

Figure B.0.4 : prevision litho-stratigraphiques du forage hem-1
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1.5 Systeme pétrolier

1.5.1 Objectifs pétroliers

a. Strunien :

La partie sommitale du réservoir Strunien est représentée par des grés silicoclastique formant
des barres gréseuses qui ont une allure cylindrique stratodécroissantes. Ces barres gréseuses
sont bien développées dans la région.

Ce réservoir a donné un débit de gaz fort appréciable a GATN-1 (183 288 m3 /j), GATN-2 (107
784 m3 /j), & GK-1bis (204 000 m3 /j) et a HEM-1 (175 000 m3 /j).

Les puits Hassi Tidjerane-1 et Hassi Tidjerane Ouest-1 (HTJ-1 et HTJW-1) qui se situent au
Sud du puits de délinéation GATN-3 ont produit respectivement 170 000 m3 /j et 150 000 m3
/j avec des porosités moyennes allant de 12 % a 22 % et des perméabilités moyennes de 7 a
206md.

L’interprétation des diagraphies du puits GEF-1 a montré que le réservoir Strunien est a
hydrocarbures dans sa partie sommitale sur une hauteur utile de 10m, avec une porosité de
I’ordre de 18% cependant aucun test n’a été effectué. La Saturation en eau moyenne est de 15%.

A GM-1, on a enregistré des indices de gaz (40m 3 /h), caractérisé par de faibles perméabilités
(0.1 a 3.3 md) avec une hauteur imprégnée de 45m.

Les porosités et les perméabilités estimées dans la région a partir des puits GK-1, GBT-1, GM-
1, HEM-1 et GK-1bis varient respectivement entre 5 & 15% et de 0.1 a 10md pouvant atteindre
339md a HEM-1.

Les nouvelles analyses réalisées au laboratoire roches de la Direction Mud Logging sur la
découverte Garet EI Atouch Nord-1 (GATN-1) ont montré des porosités moyennes fortes
intéressantes pouvant atteindre les 30% et des perméabilités moyennes de 49md atteignant par
endroit 1000md donnant un débit de 183 288m 3 /j. (Fig.09)

L’interprétation des diagraphies réalisée sur la base d’une salinité ¢gale a 120 g/l et en
considérant les cut off : @ =8 %, Sw = 50 % et Vsh =45 %, montre que les deux intervalles du
Strunien (1180-1199m) et (1209-1224m) sont a hydrocarbures cumulant une hauteur utile de
22m.

Le plan d’eau n’a pas été rencontré, au niveau de ce réservoir. Le GDT peut étre observé a partir
de la profondeur 1224m (-616.5m). Ce résultat est confirmé par le Test derriére Casing DST-1,
couvrant ces deux intervalles (1180-1200 m / 1215-1224 m).

Ce test a donné 7637 m3 /h de gaz (densité = 0.62) et 0.04 m3 /h de condensat (densité =
0.774sg) avec une pression en téte (WHP = 1200 psi) sous la duse 32/64°’. L’interprétation des
diagraphies du forage de délinéation GATN-2 réalisée sur la base d’une salinité égale a 120 g/l
et en considérant les cut off : @ = 8 %, Sw =50 % et Vsh = 45 %, montre que I’intervalle du
Strunien (1186-1196m) est a hydrocarbures cumulant une hauteur utile de 10m.
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Le plan d’eau n’a pas été rencontré, au niveau de ce réservoir. Le GDT peut étre observeé a partir
de la profondeur 1196m.

Ce résultat est confirmé par le Test derriére Casing DST-1, couvrant I’intervalle (1186-1196
m). Ce test a donné 4491 m3 /h de gaz (densité = 0.61) avec une pression en téte (WHP = 670
psi) sous la duse 32/64°.

La profondeur du toit du Strunien dans le forage GATN-3 est prévue a 1142m/Zs.
b. Siegénien:

Le réservoir Siegénien est constitué de dépots de grés fins & moyens alternant avec des argiles.
Les proprietés pétrophysiques étant bonnes avec des porosités sur carotte qui varie de 1 & 25%
et la perméabilité matricielle varie de 0,1 a 160 Md, et exceptionnellement méme en de rares
endroits fracturés, les perméabilités atteignent des valeurs de 1’ordre de 500 Md.

Le potentiel pétrolier a été prouve dans la région du bassin de Gourara Nord avec les
découvertes des gisements de gaz au niveau de la structure Hassi Tidjerane Ouest qui se situe
a42.35 Km au SW du prospect GK-1bis.

Sur la grande majorité des puits, des indices de gaz ont été observés dans la boue, des
fluorescences sur déblais et carottes, ainsi que de faibles débits de gaz ont été enregistrés au
niveau des puits GM-1 avec (10m3 /h) et GK-1 avec (12m3 /h).

Aucun test n’a été effectué au niveau des puits GBT-1, GEF-1 forés en 2011 dans le cadre de
I’association Sonatrach /BG Group sur le périmetre Guern el Guessa.

Une nouvelle réinterprétation diagraphique de I'ancien forage GK-1 réalisée au niveau de la
DES a mis en évidence des niveaux gréseux de la partie sommitale de ce réservoir parait étre a
hydrocarbures sur une hauteur utile cumulée de 14m, avec une porosité moyenne de 11% et une
saturation en eau moyenne de 40%.

Aucun test n’a été effectué au niveau des trois puits forés en 2014 par Sonatrach qui sont HEM-
1, GAT-1 et GK-1 bis vue qu’ils sont aquiferes sur diagraphie.

Le potentiel pétrolier de ce réservoir a été prouvé dans la région du bassin de Gourara Nord
avec les decouvertes des gisements de gaz au niveau de la structure Hassi Tidjerane Ouest qui
se situe a 40.5 Km au SW du sondage GATN-1 (Fig.12).

Ce réservoir a donné un débit de gaz fort appréciable a HTJW-1 (272 000 m3 /j). Le sondage
GATN-1 va traverser seulement 254m du réservoir Siegénien-Gédinnien.

La profondeur du toit du Siegénien est prévue a 1996m.

1.5.2 Les roches meres

Les deux roches méres principales dans la région de Guern el Guessa sont la roche mere du
Frasnien et celle du Silurien. D’autres niveaux sont susceptibles d’étre roches meres, telles que
les argiles micro-conglomératiques de 1’Ordovicien, les argiles de I’Eifelien, les argiles du
Famennien.
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= Les argiles du Frasnien : C’est le niveau le plus riche en mati¢ére organique de toute la
colonne stratigraphique. Les COT varient de 5 & 9% et le pic S2 atteint 20 Kg
d’hydrocarbures par tonne de roche.

= Lesargiles du Silurien : Les argiles du Silurien sont riches en matiére organique. Les COT
varient de 1 a 4%. Le potentiel pétrolier varie de 1 a 2 mgr HC /gr de roche.

Du point de vue génération des hydrocarbures, on releve que la roche mére Silurienne est entrée
en phase a huile durant I’Emsien (340Ma). Entre le Namurien (320 Ma) et le Westphalien
supérieur (305 Ma), elle était en phase condensat. Du Westphalien supérieur a 1’actuel, elle est
en phase a gaz.

La quantité générée est de 11 Kg HC/Tonne de roche et le taux de transformation de la matiére
organique est de 100% au Viséen (340 Ma). La quantité expulsée est de 6,2 Kg HC/Tonne de
roche et elle s’est faite entre le Viséen et le Westphalien.

Les quantités expulsées par la roche mére silurienne seraient piégées au niveau des structures
Hercyniennes.

Pour la roche meére Frasnienne, la phase a huile s’est étalée de 325 Ma (Namurien) a 300 Ma
(Westphalien) alors que la phase a condensat a débuté au Westphalien et persiste jusqu’a
’actuel. La quantité généree est de 11,8 Kg HC/Tonne de roche et le taux de transformation est
de 100% a 290 Ma (Stéphanien). L expulsion est de 11,8 Kg HC /Tonne de roche et a eu lieu
entre 320 Ma (Namurien) et 300 Ma (Westphalien).

1.5.3 Les roches couvertures

Les couvertures existent pour I’ensemble des réservoirs prévus.

- Les argiles du Carbonifere et les anhydrites du Trias-Lias pour le réservoir Strunien.

- Les argiles intra-dévoniennes et les séries argilo-carbonatée du Dévonien moyen et supérieur
assurent la couverture du réservoir du Siegénien-Gédinnien.

1.5.4 Le piége

L’interprétation sismique réalisée sur la région de Guern El Guessa a abouti a la mise en
évidence de deux types de pieges structuraux et stratigraphiques. Les terrains du Dévonien sont
en biseautage sous la Discordance Hercynienne. Ces biseaux peuvent receler des hydrocarbures
mais ils nécessitent un complément de sismique pour une meilleure définition. Le puits de
délinéation GATN-3 est situé sur la continuité du trend structural Hassi Tidjerane. La fermeture
de cette structure est contrélée par la sismique 3D.

1.6 Les données pétrophysique

Les données pétrophysique du réservoir Strunien qui représentent 1’intérét pétrolier est
présenté dans les tableaux suivants pour chaque structure :
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a. Structure GK :

Réservoir Strunien

Puits GK-1 GBT-1 GK-1Bis

Toit de réservoir 1160 1187 1131 Moyenne
(m)

Mur de réservoir 1242 1265 1212
(m)

Gross Thikness (m) 82 78 81 80
Net pay (m) 13 4 16 11
Net to Gross 0.158 0.051 0.197 0.135

Gross Sand (m) Vsh<45% Vsh<45% Vsh<45% /
Porosité (%) 13 9.5 19 13
Saturation Sw 40 38 25 34

Tableau B.0.1 : les données pétrophysiques de la structure
b. Structure GATN

Réservoir Strunien _
Puits GATN-1 GATN-2 GATN-3
Toit de réservoir (m) 1179 1185 1189 Moyenne
Mur de réservoir (m) 1224 1230 1244
Gross Thikness (m) 45 45 55 48.33
Net pay (m) 22 10 4.5 12.16
Net to Gross 0.49 0.22 0.081 0.263
Gross Sand (m) Vsh<45% Vsh<45% Vsh<45% /
Porosité (%) 28 17 9 18
Saturation Sw 29 25 25 26.33

Tableau B.0.2 : les données pétrophysiques de la structure GATN

Réservoir Strunien

c. Structure HEM

Puits HEM-1

Toit de réservoir (m) 1154

Mur de réservoir (m) 1237
Gross Thikness (m) 83
Net pay (m) 19

Net to Gross 0.228

Gross Sand (m) Vsh<45%

Porosité (%) 12
Saturation Sw 22

Tableau B.0.3: les données pétrophysiques de la structure HEM
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I1.1 Principe du MDT Prétest

Le Modular formation Dynamics Tester (ou MDT) est un ensemble de modules capables
d'évaluer les parametres dynamiques d'une formation par wireline ou en cours de forage par
LWD. Il permet, entre autres, des mesures in situ de la pression de pore, ainsi que
I’échantillonnage des fluides de formation dans les conditions de fond. Cette mesure est
stationnaire et ponctuelle, elle s’effectue a des profondeurs voulues selon les objectifs,
garantissant ainsi une multitude de points pouvant étre utilisés dans 1’analyse des gradients, de
la compartimentalisation.

Le MDT Pressure test (ou Pretest) est une opération d'évaluation de la formation dans laquelle
un volume de fluide de formation est aspiré par 1’outil MDT, induisant un écoulement pendant
une courte période de temps. La formation répond par une variation de pression qui est
enregistrée.

11.2 Résultats des enregistrements du MDT

Pour confirmer l'interprétation pétrophysique, un pré-test de formation est réalisé au niveau de
réservoir Strunien avec I’outil MDT (Modular Dynamic Formation Tester) pour le puits HEM 1.

(£ (B)
: Pformau'on = Fchamber
<1} “

Figure B.I11.1 : Illustration de I’aspiration du fluide (A) et I’équilibre de pression (B)

(A)

Pformation > Pchamber

Aspiration

L'objectif était de recueillir la pression de la formation et de récupérer des échantillons du
réservoir en fond de trou.

Les résultats peuvent &tre résumés comme suit :

Intervalle [1155-1160m] : Une station d'échantillonnage a été tentée a 1155.3m ou le joint n'a
pas pu étre obtenu, une seconde tentative a été faite a 1155.15m ou la formation était trop serrée
pour la sonde E, la pression est descendue a 0 psia. 20 stations de pré-test ont été essayées sur
cet intervalle, 2 étaient étanches et le joint n'a pas pu étre obtenu pour le reste. Le packer a été
contrélé au niveau du tubage et dans une zone de schiste, Le test était étanche, le packer est
bon.

Intervalle [1170-1180m] : Une station d'échantillonnage réussie a été réalisée a 1172m ou la
mobilité était de 19.18mD/cP, du gaz libre a été identifié par le LFA, une petite quantité d'eau
a également été vue, un échantillon a été prélevé comme sauvegarde apres 4 heures et 50
minutes de pompage et un deuxiéme échantillon a été prélevé a la fin du pompage. Les
enregistrements OH suggérent un changement dans le fluide du réservoir en dessous de
1173.5m, la station DFA est recommandée a 1175m ou la mobilité est de 18.45mD/cP. 9
stations de prétest ont été essayées sur cet intervalle, 4 étaient bonnes, 2 collantes, 1 soupgonnéee
d'étre surchargée en raison de la faible mobilité et 2 sans étanchéité.
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Intervalle [1190-1200m] : 1 bonne station de prétest a été acquise a 1196.01m, la pression du
réservoir mesurée était de 1841.59psi et la mobilité 0.52mD/cP. 4 pré-tests collants et 1 pré-test
suralimenté ont également été obtenus ainsi qu'une station de joint perdu. Aucune station
d'échantillonnage n'est prévue dans cet intervalle.

Intervalle [1205-1212m)] : 4 stations de prétest ont été tentées sur cet intervalle, 1 étanche et 3
sans étanchéité.

Intervalle [1220-1240m] : 1 station d'échantillonnage a été tentée a 1232.51m, l'eau a été
identifiée par le LFA, difficile de déterminer si c'est de I'eau de formation ou du filtrat. Maxwell
s'est écrasé aprés 1h20 de pompage. Une deuxieme tentative a été faite a la méme station
1232.51m, I'eau a été identifiée par la LFA, difficile de déterminer si c'est de I'eau de formation
ou du filtrat. Un échantillon a été prélevé a la fin du pompage. 6 stations de prétest ont été
essayées pendant cet intervalle, toutes étaient collantes.

Intervalle [1265-1270m] : Station d'échantillonnage en cours a 1269.01m, la mobilité a ce
point est de 0.13mD/cP. L'eau est identifiée par le LFA, difficile de déterminer s'il s'agit d'eau
de formation ou de filtrat.

Intervalle [1405-1430m] : 7 stations de pretest ont été tentées sur cet intervalle, toutes étaient
des collants. Aucune station d'échantillonnage n'a été prévue dans cet intervalle.

11.3 Analyse et interprétation des résultats

Les quatre (04) points « Good test » ont permis de tracer le diagramme de pression en fonction
de la profondeur représenté ci-dessus.

Pression (Psi)
1500 1550 1600 1650 1700 1750 1800 1850 1900
1160

@
% y=6,98{-9689,2
&

1180 -

Gas Gradient
G=0,33 psi/m
d=0,28 g/cc

i, |
\\ M pressure point (low mobility)

Gas Water Contact
A Water Gradiant

1200 -

GWC = 1204 mTVD
1220 - Gas Gradiant

Profondeur (mTVD)

A Water Gradient
o G=1,81 psi/m
d=1,27 g/cc

1260 - y =0,5524x+ 342,66

1280 -

Figure B.11.2 : Courbe de la pression en fonction de la profondeur pour le puits
HEM-1
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D’apres la Figure B.11.2, nous constatons que I’ensemble des points peuvent étre corréelés a
’aide de deux droites de régression. Le gradient de pression est calculé par :

(dP) _P1-P2 (dP) (dP) — 0.33 psi
dx/, x1-x2 \dx/, dx/, psi/m

(dP) _P1-P2 (dP) (dP) — 1.81 psi

dx/, x1-x2 \dx/, dx/, pst/m

Les gradients de pression différents indiquent la présence de deux fluides. La nature de ces
derniers est déterminée en estimant leurs densités respectives :

dp

d= (1612)2‘1 =0.28g/cc
dpP

d= (fi)zb =1.27 g/cc

11.4 Synthese des résultats du MDT

D’apres 1’évaluation et 1’interprétation des résultats de mesure de pression par 1’outil MDT,
I’intervalle (1168 — 1180m) du réservoir Strunien peut contenir une accumulation
d’hydrocarbure, cela est confirmé par une densité a gaz (d=0.28 g/cc).

L’intervalle (1220— 1240m) et (1265— 1270m) du réservoir Strunien peut contenir une aquifere,
cela est confirmé par une densité a I’eau (d=1.27 g/cc).

Aprés D’extrapolation des 2 droites du gradient (gaz et eau) nous obtenons un point
d’intersection qui représente GWC = 1204 mTVD (gaz water contact).

67



Partie B Etude Technique

[11.Etude PVT

68



Partie B Il : Etude PVT

I11.1 Introduction

Dans n’importe quelle étude de gisement, il est nécessaire d’effectuer une analyse PVT des
fluides de formation afin de prédire leur comportement et de caractériser le fluide des réservoirs.
Le but principal est de simuler ce qui se passe dans le réservoir et a la surface pendant la
production.

Dans cette partie on va se concentrer sur le calcul des parametres les plus importants pour la
caractérisation des gazes : le facteur volumétrique de fond Bg, le facteur de compressibilité Z
et la viscosité g.

111.2 Details de I’échantillonnage

Vu I’absence des résultats des tests laboratoire de fluide de notre structure HEM, On a réalisé
notre étude sur un échantillon du méme champs Guern el guessa mais d’un gisement voisin
GAT-N qui se caractérise par les mémes paramétres que le fluide de notre gisement déja obtenus
par des études précédentes dont la composition de gaz de séparation, la densité de gaz et la
pression de gisement.

Puits : GATN-02 / DST-01
Données caractéristiques
Bouteille n 4542-C1-F 0130-C1-F 1415-C1-F
Type d’echantionnage Surface Surface Surface
Température de séparation 13T 15C 14°C
Pression de séparation 100 Psig 100 Psig 100 Psig

Tableau B.111.1: Contréle des échantillons (pression d’ouverture)

e Analyses chromatographiques des gaz séparateurs

Les échantillons de gaz séparateurs ont été analyses par chromatographie en phase gazeuse
(CPG) afin d’obtenir Leurs compostions en pourcentage molaire, les masses molaires
moyennes répertories dans le tableau suivant :
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Bouteille 4542-C1-F 0130-C1-F 1415-C1-F
Constituants MW/ (g/mol) % mol % mol % mol

N2 28.014 0.638 éégé 0.155

CO2 44.010 0.582 92' 879 0.959

C1 16.043 92.531 4 682 93.261

C2 30.070 4.142 0. 554 4.636

C3 44.097 0.639 0' 137 0.559

i-C4 58.124 0.191 0'093 0.111
n-C4 58.124 0.123 0'104 0.100
i-C5 72.151 0.240 0'091 0.031
n-C5 72.151 0.217 0'064 0.020

C6 86.178 0.131 0'135 0.056

C7 96 0.298 0'076 0.052

C8 107 0.174 0.016 0.047

C9 121 0.036 0'007 0.011

C10 134 0.013 ' 0.002
MW/(g/mol) 17.98 17.53 17.39
Densité (air=1.000) 0.6207 0.6051 0.6004

Tableau B.111.2: la composition en poucentage molaire des gaz separateurs

I11.3 Calcul des parametres caracteristiques du gaz :

Le calcul de ces paramétres va étre effectué en tenant compte les données de 1’échantillonnage
de la bouteille 4542-C1-F :

111.3.1 Calcul de facteur de compressibilitée Z

111.3.1.1 Méthode de Katz (les courbes de Katz)

A défaut de moyens permettant de déterminer exactement les courbes Z = f (P) pour des
différentes températures, on peut estimer Z, pour la plupart des gaz naturels contenant plus de
50% de méthane, par les courbes de Katz (Figure B.I11.1).

Pour cela, on doit d’abord calculer les pressions réduites et les températures réduites Py, T, ou
les parameétres réduits pour un systéme pur s’expriment par :

P T
pT_P -

pc
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Avec la définition des parameétres pseudo-critiques :

N¢ N
Ppc:zyipci Tpc:zyiTci
i=1 i=1

L’utilisation de Tpc et Ppc permet de calculer le coefficient Z a partir du diagramme de Katz.

Notons que les parametres pseudo réduits sont des nombres sans dimensions, donc
indépendants des systémes d’unités choisis.

Constituents % yi Tc (R) Pc (psi) YiTc Yi Pc Ppc Toc
N2 0.683  227.49  493.1 1.5537567  3.367873
co2 0.582  547.91 1071 3.1888362 6.23322
c1 92.531 34333  666.4 317.6866823 616.626584
c2 4142  549.92  706.5 = 22.7776864  29.26323
c3 0.639  666.06 616.4  4.2561234  3.938796
i-c4 0.191 73446  527.9 1.4028186  1.008289
n-C4 0.123  765.62  550.6  0.9417126  0.677238
i-C5 0.240 490.4 828.8 1.17696 1.98912 667.1 | 361.3
n-C5 0.217 845.6 488.6 1.834952 1.060262
c6 0.131 923 483 1.20913 0.63273
c7 0.298 985 453 2.9353 1.34994
c8 0.174 1036 419 1.80264 0.72906
c9 0.036 1058 383 0.38088 0.13788
C10 0.013 1128 351 0.14664 0.04563

Tableau B.111.3: les résultats des parameétres pseudo critiques Ppc et Tpc

Le tableau suivant représente les paramétres pseudo réduits, ainsi le facteur de compressibilité
Z calculé par la méthode graphique (Figure B.111.1).

P(psi) |4000 | 3000 | 2000 | 1500 1000 800 500 300 200 100

Tpr

Ppr

4

Tableau B.111.4 : les résultats des paramétres pseudo réduits et le facteur
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Figure B.111.1 : Standing and Katz compressibility factors chart.

111.3.1.2 Méthode Analytique
e Calcul direct du Facteur de compressibilité :

Le graphe du Standing-Katz est largement utilisé comme une source pratique de facteurs de
compressibilité du gaz naturel. En conséquence, il y avait un besoin évident d'une simple
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description mathématique de cette carte. Plusieurs corrélations empiriques ont été développées
pour calculer le facteur de compressibilité.

Dans notre cas on va utiliser la corrélation de ‘Papay’. Papay (1985) a proposé une expression
simple pour calculer le facteur de compressibilité du gaz explicitement donné dans I'équation
suivante :

3.53P,, 0.274P;,
1009813 Tpr + 1098157 Tpr

P(psi) | 4000 | 3000 | 2000 | 1500 | 1000 | 800 | 500 | 300 | 200 | 100

Z 0.933 | 0.866 | 0.854 | 0.870 | 0.899 | 0.914 | 0.942 | 0.963 | 0.975 | 0.987

Tableau B.111.5: les résultats de Z a partir d'un calcul analytique

111.3.2 Calcul de facteur volumétrique Bg

Le facteur volumétrique du gaz est utilise pour relier le volume de gaz mesuré clans des
conditions de réservoir et le volume du gaz mesuré dans les conditions normales (60 6F et 14,7
psia). Cette propriété du gaz est alors définie comme le volume réel occupé par une certaine
quantité de gaz a une pression et température déterminée (réservoir) divisé par le volume occupé
par la méme quantité de gaz dans des conditions standard. La relation est définie comme suit :

_ WMpr

B
g VSC

ou:

Bg : Facteur volumétrique du gaz, ft3/scf
(V)p,7: Volume de gaz a la pression P et la température T, ft3
Vsc : Volume de gaz dans les conditions normales.

En appliquant I'équation d'état d'un gaz réel, donc le facteur volumétrique devient :

ZnRT
B - P _ Psc T
9  Z,nRT,, T, P
PSC

ou:

Zsc  facteur Z dans des conditions standard.
Psc, Tsc : Pression et température standard.

En supposant que les conditions standard sont représentées par :

Psc = 14.7 psi et Tsc = 520 °R, I'expression précédente peut étre réduite a la relation suivante :
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ZT
Bg = 0'02827T
ou:

Bg : facteur volumétrique du gaz, ft3/scf.
Z - facteur de compressibilité du gaz.
T : température du gaz, °R.

P(psi) | 4000 | 3000 | 2000 | 1500 | 1000 | 800 | 500 | 300 | 200 | 100

Bg |0.004|0.005 | 0.007| 0.01 |0.015|0.019 | 0.032 | 0.054 | 0.082 | 0.116

Tableau B.111.6: les résultats de facteur Bg

111.3.3 Densité (Specific gravity)

La densité est définie comme étant le rapport de la masse volumique du gaz a celui de l'air.
Deux masses volumiques sont mesurées ou exprimé a la méme pression et température.
Généralement la pression normale et température standard, sont utilisées dans la définition de
la gravité spécifique du gaz.

lamasse volumique du gaz (P = 14.7 psiaetT =60F) pg

Vg = la masse volumique de l'air (P = 14.7 psiaetT = 60 F)  pg;,
En supposant que le comportement a la fois du mélange de gaz et l'air est décrit par I'équation
des gaz parfaits, la densité peut étre alors exprimée :

PI;CTM a
_ sc

Yg Psc Mair
RT,,

Ou:

Vg : Densité du gaz.

Pair : Masse volumique de I'air.

Mair : Masse moléculaire apparent de l'air = 28,96

Ma : Masse moléculaire apparent du gaz.

Psc : Pression standard, psia. Tsc : Température standard, ° R

La densité du gaz est représentée dans le tableau ci-dessous :

Ma (g/mol) 17.96

Yg 0.62

Tableau B.111.7: les résultats de la densité et la masse molaire apparente
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111.3.4 La masse volumique

La masse volumique d’un mélange du gaz est calculé simplement par la formule suivante :

_PM,
"~ ZRT

Py

g : masse volumique du mélange gazeux Ib/ft3 , kg/m?, glcm?® .

P(psi) 4000 | 3000 | 2000 | 1500 | 1000 | 800 500 300 | 200 100

Pg(bi3) | 12.518 | 9.999 | 6.706 | 4.884 | 3.164 | 2.449 | 1.490 | 0.875 | 0.574 | 0.284

Pg (gem3) | 0.200 | 0.160 | 0.107 | 0.078 | 0.050 | 0.039 | 0.023 | 0.014 | 0.009 | 0.004

Tableau B.111.8: représente les résultats de la masse volumique du mélange gazeux

111.3.5 La viscosité

La viscosité d'un fluide traduit sa résistance a I'écoulement. Plus la viscosité sera €levée, plus
le fluide aura du mal a s'écouler et vice versa. La viscosité des liquides est beaucoup plus élevée
que celle des gaz, par exemple I'eau a une viscosité de 1.0 centipoise (cP), par contre celle du
gaz naturel, elle est approximativement de 0.0008 cP.

La viscosité du gaz dans les réservoirs est généralement entre 0.01 a 0.03 cp, elle peut atteindre
0.1 cp pour les gaz a condensat.

Les résultats de mesure de la viscosité du gaz sont montrés dans le tableau suivant :

P(psi) | 4000 | 3000 | 2000 | 1500 | 1000 800 500 300 200 100

Mg(cp) | 0.0242 | 0.0204 | 0.0166 | 0.0149 | 0.0137 | 0.0132 | 0.0127 | 0.0124 | 0.0123 | 0.0122

Tableau B.111.9: les résultats de la viscosité du mélange gazeux.

R/

% Ces résultats nous permettent de tracer les courbes d’évolution de ces parameétres en fonction
de la pression, ¢’est un moyen qualitatif d’évaluer la qualité des résultats.
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Figure B 111.2 : L’évolution du facteur de compressibilité Z en fonction de P
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Remarque et discussion : - On remarque que les allures des 3 graphes tracés est conforme a
celle décrite dans la littérature. donc les résultats expérimentaux sont considérés valables et
représentatifs. - Il reste a matcher ces parametres par un logiciel (PVT-P) pour conclure cette
étude afin de confirmer les résultats obtenus par la méthode d’ajustement

111.4 Matching du modéle PVT par le logiciel IPM-PVTP

Cette étape constitue la premicre partie de I’étude de simulation. Le but de cette partie est de
concevoir un modéle PVT « black oil » et de confirmer les résultats obtenus par la méthode
d’ajustement.

Le logiciel PVTP permet d’ajuster les propriétés du gaz en se basant sur les corrélations déja
intégrés dans sa base de données. Ces corrélations sont :

- Pour pg: Lee et al, Carr at al.
- Pour Z et Bg on va matcher les résultats expérimentaux et les résultats calculés par
PVTP.

111.4.1 Principe du calage

Le principe est simple, c¢’est de ploter les données expérimentales obtenues par les tests PVT,
et de trouver, parmi les corrélations mentionnées ci-dessous, celle qui match le plus le modéle
PVT. L’objectif ici est de déterminer la corrélation la plus appropriée et de se faire une idée des
erreurs probables. Le choix de la corrélation adéquate se fait sur la base de trois parametres
statistiques :

e Parametre 1 : qui doit étre le plus proche possible de 1.

e Parametre 2 : qui doit étre le plus proche possible de 0 Ces valeurs sont basees sur
I’équation de la droite y = ax + b tel que le parameétre 1 représente la pente a et le parametre
2 représente le point d’ordonnée nul b. Pour avoir un matching parfait, on doit avoir a=1
et b=0, on aura 1’équation y=x qui signifie une égalité entre les données expérimentales et
ceux obtenus par la corrélation, ce qui est difficile d’étre obtenu pratiquement, mais on
cherche a minimiser au maximum I’écart entre I’expérimentale et la théorie.

o L’écart type « standard deviation » : L’¢cart type des valeurs estimées par rapport aux
valeurs expérimentales peut étre calculé a I’aide de 1’équation suivante :

1 -
-l S
X nd—l = t

E; = Ix—e“ Xe"”l i 100
Xexp

Xest : valeur estimee a partir de la corrélation

Xexp : valeur expérimentale

i=1....nd ou nd est le nombre de point expérimentale.

Le symbole x représente la propriété physique.
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Une valeur inférieure d’écart-type signifie un plus petit degré d’erreur. La précision de la
corrélation est déterminée par la valeur de la norme, une plus petite valeur indique une plus
grande précision. La valeur de 1’écart type est généralement exprimée en pourcentage.

111.4.2 Procédure et résultats de calage

1- Choix de la méthode : il existe deux principales méthodes dans PV TP qui sont :
e La méthode Black-oil : basée sur les corrélations
e La méthode EOS : basé sur les équations d’état (compositionnel)

Dans notre cas on utilise la méthode black-oil.

Systern Options =

/ ok ‘ x Cancel ? Help ‘

System Options Uzer Information
Methad: | Black il

Company: |S|:unatra|:h-F'ED

Eq. of State: | Field: |Guerne el geuszsza - HEM

Fluid Type | Dy and wist Gas

Platform: |

=]
=]
B Location: |Bechat
=]

Separatar; |5|ngle-5tage Separatar Analyst |

Figure B.111.5 : Choix de la méthode sur le logiciel PVTP

2- Introduire les données du modele nécessaire au calcul par corrélations :

PVTFilel - Black Qil: Data Input >
ok Cancel Hel
/ a x Cance ? Help
Gas Viscosity |Lee et al j

[rput Parameters

[as Grawity: IDEE*
Separatar Pregsure; I'I'Idi pzia
Condensate/Gaz Ratic: IEIi STE M scf
Condensate Gravity: Imi AP
“water Salinity: 130000
Male % H2S: IEIi percent
kaole % COZ: IEIi percent
Male 2 M2 IEIi percent

Figure B.111.6 : Introduction de données initiales dans PVTP
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3- Introduction de données expérimentales : Les résultats expérimentaux sont introduits
dans le logiciel et seront ensuite utilisé pour le calage du modele PVT avec
I’introduction de la température du réservoir :

PV TFilel - Black Qil: Match Data =

v o« | X coce Iﬁ_ Pt | W Clear Table| W Clear 4

Table Temperature |[136.5 deq F

? Help

Prezzure pzia Gacz:tiizz?:niety Z Factar Gaz PVF 3 sck T
1 4000 0.02420231 0933843762 | 0.003780003
2 3000 0.0204714288 | 0.BEE272E6EZ | 0.004732004
3 2000 0016623201 | 0.854775002 | 0.007056005
4 1500 0.014996503 | 0.870053712 | 0.009688007
5 1000 0013733234 | 0.899350782 | 0.014952011
E 200 0013284167 | 0.91495475 001532005
7 500 0012757858 | 0.942B6E6211 | 0.031 752024
g 300 0012473219 | 0963917523 | 0.054040041

CIDVYYYY; 4 b

Figure B.I111.7 : Introduction des données expérimentales dans PVTP

4- On fait un calage par toutes les corrélations disponibles dans le logiciel en utilisant le
bouton « Match all »

PVTFilel - Black Oil: Matching >

‘/ OK | FZ, Match | [, MatchAl Params | == Plot ? Help

Figure B.111.8 : Le menu Black oil matching du logiciel PVTP

5- Choix de la corrélation adéquate : Soit en se basant sur les 3 parametres définies
précédemment (Parameétres 1 et 2 et I’écart type), ou soit par la méthode graphique en
choisissant le graphe qui match le mieux avec les points expérimentaux. En cliquant sur
match all puis params (de la Figure B.111.8) on aura ce tableau :
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Partie B
PVTFilel - Black Qil: Matching X
' ok | P, Match ['*I\ Match Al | ] P ) Hel
V ~ Mate _ Matc I arams ;l Plot ‘ ? Help
Match On — Match Statistics - — Correlations
All/Mone l Std Deviation Parameter 1 Parameter 2 Gas Viscosity
[V Gas Viscosity 7.51506e-005 1.09102 -0.000480372 ICan et al 'I
IV Z Factor 0.00881587 0.870341 0.124551
V Gas FVF 0.000101548 1.00165 -0.000104854
->-»->Data Matched <-<<-
IV Use Match Data For Calculations
b atch O b atch Statiztics Cormrelations
Al one Std Deviation Parameter 1 Parameter 2 3asz Wizcogity
WV Gas Vizcosiy . 46843005 1.14751 -0.0018717a Lee et al bl
W Z Factor 000281587 087034 0124551
¥ Gaz: FVF 0.000701548 1.00165 -0.0007 04854

2EB4408e-250 0

+-x-xData Matched <-<-<-

[v Use Match Data For Calculations

Figure B.111.9 : Les paramétres statistiques résultants du matching par toutes les 2 corrélations

5-1 Choix de la corrélation pour La viscosité :

- les 2 corrélations montrent le moins d’erreurs des 3 paramétres.

- Donc on passe au choix graphique de la corrélation qu’on doit choisir.
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0.026 Black O1] - Gas Viscosity
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]
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0.013 —
0.0065
0 0 1000 2000 3000 4000

Pressure (psia)

Figure B.I111.11 : Courbe de po en fonction de Pression tracer par PVTP avec la corrélation de Lee et al

0.025 Black Oi1l - Gas Viscositv

_/h

"

01875 _/
L e

Gas Viscogity (centipoise)

%
(

0.0125

0.00625

0 1000 2000 3000 4000

Pressure (psia)

Figure B.111.10 : Courbe de po en fonction de Pression tracer par PVTP avec la corrélation de Carr et al

Résultats

- On remarque que la courbe de la premiere corrélation a le mieux matché avec les points
expérimentaux.

- Donc on choisit la corrélation de Lee et al pour la viscosite.

5-2 Matching des facteurs Z et Bg :

Le Matching de ces parameétres est effectué entre les résultats experimentaux et celles de PVTP :
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Partie B
11 Black O1] - 7 Factor
1 i—
g %\\
s +
iy 4k
N 09 = D
-__.—l—'-'=
0.8
0.7 1000 2000 3000 4000
Pressure (psia)
Figure B.111.13 : Matching du facteur de compressibilité Z
02 Black O1l - Gas FVFE
P
1-
@
& 015 A
E
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&
O 01
_'—
— .
0 1000 2000 3000 4000
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Figure B.111.12 : Matching du facteur volumétrique Bg

Commentaires :

v/ On constate un bon matching entre les résultats de PVTP (la courbe rouge) et les

résultats calculés par les corrélations dans (B.111.3) (les points en vert).

111.5 Conclusion :

v" Pour la viscosité pg la corrélation de Lee et al est la meilleure.

A travers cette étude PVT, on a pu sortir les propriétés de notre fluide de réservoir qui nous
seront utiles pour la suite de notre étude. Le logiciel PVTP nous a permis non seulement de
confirmer nos résultats, mais aussi de choisir des corrélations qui vont permettre de predire les
propriétés du fluide dans n’importe quelles conditions.
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1V.1 Introduction

Les données SCAL constituent une donnée trés importante a intégrer dans le logiciel de
simulation MBAL. Mais vu la non disponibilit¢ d’une étude SCAL propre aux champs HEM,
I’exploitation des données SCAL régionale de la région HBH (') est rendu la seule solution pour
générer des tableaux de I’évolution de la perméabilité relative en fonction de la saturation.

1VV.2 Données SCAL du réservoir Strunien

e Systeme gaz-eau

Les perméabilités relatives Krg et Krw en fonction de la saturation en eau Sw et la courbe
d’évolution des perméabilités relatives en fonction de la saturation en eau sont présentées ci-
dessous :

Sw Krw
0.15 0
0.5 0.05
0.7 0.2
1 0.6

Tableau B.1V.1 : Evolution de la perméabilité relative de I’eau

Sg Krg (1-Sg)
0 0 1
0.075 0.014 0.925
0.15 0.055 0.85
0.225 0.116 0.775
0.333 0.2 0.667
0.41 0.29 0.59
0.475 0.38 0.525
0.537 0.48 0.463
0.73 0.77 0.27
0.85 0.9 0.15

Tableau B.1V.2 : Evolution de la perméabilité relative du gaz
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Les données précédentes permettent de tracer les courbes suivantes :

Courbes de perméabilités Relatives de la
structure HBH

0,9
0,8
0,7
0,6
0,5

Kr

e KW
0,4
Krg
0,3
0,2
0,1 /
0
0 0,2 0,4 0,6 0,8 1 1,2
Sw

Figure B.I1V.1 : Courbe d’évolution de la perméabilité relative en fonction de la
saturation en eau pour un systeme gaz-eau.

Discussion des données :

On va déterminer les saturations suivantes (Ends points) du systéme précédent dans le tableau
qui suit :

0,

% (SWL) : Saturation en eau connée, souvent désignée par Swc ; Il s’agit de la valeur de
saturation en eau la plus basse dans la table de saturation en eau.

% (SGR) : Saturation en gaz connée, souvent désignée par Sgc ; Il s’agit de la valeur de
saturation en gaz la plus basse dans la table de saturation en gaz.

% SWCR : Saturation en eau critique, souvent notée Swcr ; Il s’agit de la saturation en
eau la plus faible du tableau ou 1’eau se déplace.

% (SGCR) : Saturation en gaz critique, souvent notée Sgcr ; Il s’agit de la saturation en
gaz la plus faible du tableau ou gaz se déplace.

% SWU : Saturation en eau maximale, souvent désignée par Swu ; Il s’agit de la valeur de
saturation en eau la plus élevée dans la table de saturation en eau.

% (SGU) : Saturation en gaz maximale, souvent désignée par Sgu ; Il s’agit de la valeur

de saturation en eau la plus élevée dans la table de saturation en gaz.

Type de Saturation Valeur
SWL (SGR) 0.15
SWCR (SGCR) 0.5
SWU (SGU) 1

Tableau B.1V.3 : Scaling End points pour le réservoir.
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V. Estimation des réserves en
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V.1 Introduction

Avant de développer n’importe quel gisement d’hydrocarbure, il est indispensable de quantifier
la quantité de fluide accumulé dans le sous-sol, cette information va nous permettre de juger
par la suite, de la rentabilité de 1’exploitation du découvert.

V.2 Calcul des réserves par I’outil (MBAL)

V.2.1 Apercu sur la méthode de Monte Carlo

Monte Carlo est I’une des méthodes intégrées dans le logiciel MBAL, elle désigne une famille
de methodes algorithmiques visant a calculer une valeur numérique approchée en utilisant des
procédés aléatoires, c'est-a-dire des techniques probabilistes.

La méthode de simulation de Monte-Carlo permet aussi d'introduire une approche du volume
des réserves statiques dans le sous-sol. Elle consiste a isoler un certain nombre de variables-
clés du phénoméne, tels que le volume rocheux, et & leur affecter une distribution de
probabilités. Pour chacun de ces facteurs, un grand nombre de tirages aléatoires est effectué
dans les distributions de probabilité déterminées précédemment, afin de trouver la probabilité
d'occurrence du résultat recherché.

V.2.2 Le calcul des différentes réserves par logiciel MBAL (Monte Carlo)
Plusieurs données doivent étre introduites dans 1’outil Monte Carlo :

a- Lesdonnées PVT : la figure suivante nous montre le tableau des propriétés du fluide a
introduire :

Gas - Black Qil: Data Input

- = o o == Match
/ Dane xgann:el ? Help || "« Match %I&uhle Hﬂlmpnrt H""Expnrt EEQE P:[;:m.

|nput Parameters Carrelations

Gaz gravily lﬁ sp. gravity [as viscosity
Separator pressure Imi p3ig 22 el 3
Condensate bo gas ratio Ini STBMMsck
Condenzate gravity IT AP
wiater saliniby IW ppr
Mole percent H25 Ini percent Use Tables
Mole percent CO2 Ini percent Use Matching

Muale percent N2 | percent Model ' ater Vapour

Figure BV.1 : Introduction des données PVT dans la méthode Monté Carlo

b- En cliguant sur la section « input »: la fenétre ci-dessous s’apparait dans le but

d’introduire des caractéristique pétrophysiques du réservoir ainsi que d’autres données
PVT du fluide :
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Distributions
/ Done xgancel ? Help E Calc @ Reset @ Report
Statistic:s R eserair Method
Mumber of Casez (500 Temperature [B0.5 deg C * Bulk Yolume » N/G Ratio
Hiztogramme Steps |20 Fressure pzia Area # Met Thickness
Distribwtion bpe
Standard
Digtribution binirurn | Marimum tode Average | Dewviation
Bulk Volume | Fived Value M
M/G Ratio Fised W alue fraction
Parosity Fized Yalue fraction
Gas Saturation  |Fixed Walue fraction
CGR Fixed Y alue STE /M zck
0l Girawity Fixed Value AP
Gaz Gravity Fined Walue 2. gravity

Figure B.V.2 : La section "input" de la méthode Monte Carlo

On doit tout d’abord estimer les propriétés pétrophysiques moyennes des réservoirs Strunien.
On attribue les notations suivantes :

» P90 pour les réserves prouvees.

» P50 pour les réserves prouvées+ probables.

> P10 pour les réserves prouvées+ probables+ possibles.
» Le volume rocheux est en millions de m3.

Choix des distributions :

Ils existent plusieurs types de distribution dans 1’outil Monte Carlo :

e Pour le volume rocheux et les propriétés pétrophysiques, on a choisi la distribution
triangulaire car elle permet de définir un plus grand nombre de valeurs : la valeur
minimale, la valeur maximale et le mode ce qui permet une meilleure précision

e Les valeurs des propriétés PVT des fluides sont fixes.

e Les autres distributions qui existent : uniforme (minimale et maximale), normal (la
moyenne et I’écart type).

V.2.2.1 Réserves de HEM

Le tableau ci-dessous représente les propriétes du réservoir Strunien pour la structure HEM, ces
derniers par la suite on va les utiliser dans la section (input) pour I’estimation des réserves :
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Réservoir Strunien

Ssg Volume Rocheux
Puits Hu(m) | Ht(m) | N/G ()] Sw

=1-Sw (Mm3)
P90 =716110
HEM-1 19 47 041 | 0.12 0.22 0.78 P50 = 2023500

P10 = 1044430

Tableau B.V.1: les propriétés de la structure HEM

Distributions
/ Done xgancel ? Help E Calc @ Reset % Report
Statistics Fiezeryoir Method
MHurber of Cases (500 Temperature 1365 degF * Bulk Yolume = N/G Ratio
Histogramme Steps |20 Preszure (1542 pEia Area x MNet Thickness
Distribution bype
Standard
Distribution Mimimum | b asimum tode Awerage | Deviation
Bulk Yolume Triangular 716110 20235e+5 |1,04443e+6 Mm3
M/G Ratio Fixed Walue 041 fraction
Forozity Fixed Walue 01z fraction
Gas Saturation | Fised Yalue 078 fraction
CGR Fixed % alue 1] STE bdsct
Oil Gravity Fixed Yalue B0 AP
Gas Gravity FivedValue  |062 5p. gravity

Figure B.V.3 : Introduction des données du réservoir Strunien dans MBAL Structure HEM (Monte Carlo)

Affichage des résultats : Les résultats de la méthode (Monte Carlo) sont tabulés dans la figure
suivante :
Summary of Results

/Dune xgancel ? Help %Hepgrt

GazinPlace Oilin Place

b Srna MMSTE
tean Reward | B R3263e+6 | 0
Standard Deviation | 1.12906e+6 | n
90 Percent Probability | 4,1BE92e+6 | 0
B0 Percent Probability | 5.4090Ee+6 | 0
10 Percent Probability | 7.13787e+6 | 0

Figure B.V.4 : Résultats de calcul des réserves du réservoir Strunien-HEM par Monte Carlo
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En appuyant sur le bouton « plot », MBAL nous affiche le graph de Monte Carlo qui nous
permet de trouver P1, P2 et P3:

MonteCarlo Guessa

(fraction)

[=}
[
8}

Expectation Gas

[=}
o
3}

P

2,5e+6

S5e+6 7,5

Gas in Place (MSm3)

e+6 le+7

o =
o
(UuoT3o02a3)

"baaa -Tey

sen

Expectaticn Gas
Rel. Freg. Gas

Figure B.V.5 : Graphe de Monte Carlo pour le réservoir Strunien-HEM

Le tableau suivant récapitule tous les résultats obtenus par 1’outil Monte Carlo :

Volume du gaz en place (en milliards de m3)

Réservoir
SUE PROUVE | PROBABLE | POSSIBLE 2P 3P
(P90) (P50-P90) | (P10-P50-P90) (P50) (P10)
HEM 4.16692 1.24214 5.89573 5.40906 7.13787
Tableau B.V.2 : Les réserves en place de la structure HEM
Note :

Le type des réserves utilisé pour 1’élaboration des scénarios de développement c’est les 2P.
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V1.1 Introduction

Apres la 1ére étape de la modélisation intégrée de la production, on passe a la 2éme étape qui
est la construction des modeles puits. Cette étape consiste a générer comme résultats finals, des
tables VLP « Vertical lift performance » du puits étudié. La génération des tables va se faire
avec le logiciel PROSPER, et les résultats vont servir comme données d’entrée pour le logiciel
MBAL.

V1.2 Présentation du logiciel PROSPER

PROSPER est un logiciel avancé d'analyse de la performance de la production et des systemes
de Petroleum Experts Limited. PROSPER peut aider I'ingénieur de production ou de réservoir
a prévoir I'hydraulique et les températures des tubes et des pipelines avec précision et rapidité.
Les puissantes fonctions de calcul de sensibilitt de PROSPER permettent d'optimiser les
conceptions existantes et d'évaluer les effets des changements futurs des parametres du systéme.

En modélisant séparément chaque composant du systeme de puits de production, puis en
permettant a l'utilisateur de vérifier chaque sous-systeme du modele par comparaison des
performances, PROSPER garantit que les calculs sont aussi précis que possible. Une fois qu'un
modele de systeme a été ajusté aux données réelles du terrain, PROSPER peut étre utilisé en
toute confiance pour modéliser le puits dans différents scénarios et pour faire des prédictions
de la pression du réservoir basées sur les données de production de surface.

V1.3 Procédure de travail pour la réalisation d'un modele de puits

Pour construire un modele de puits, on va travailler de la gauche vers la droite a travers I'écran
principal de Prosper. L'écran principal est divise en suivant ordre :

e Options summary.
e PVT Input DATA.
e |[PR DATA.

e Equipment DATA.
e Analyses summary.

Cet ordre refléte le flux de travail recommandé a suivre pour configurer le modéle de puits. Les
premieres quatre (4) sections sont I'écran de données d'entrée et la derniére section mentionne
tous les calculs et la conception fonctionnalités.
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D||d| (e 8|2
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Figure B.VI.1 : Menu principal de PROSPER

V1.3.1 Options summary

Cette fenétre permet de décrire le type de systéme que vous tentez de modéliser.

Dy and Wt Gas - Prezsure and Temperature [affshare]
Black Ol LI Rough Approximation

Full Spztem

Single-Stage Separator - Show calculating data

Dizable W arning

Usze Diefault Comelation

Mo Calculations:

Tubing Flow Cazed Hole
Producer Haone ;I
Single Branch -

Sonatrach

zamedi 21 aolt 2021

Figure B.VI1.2 : Menu system Summary sur PROSPER

93



Partie B VI : Les modeéles puits

V1.3.2 PVT Input DATA

Pour prédire les changements de pression et de température du réservoir le long du puits et
I’écoulement dans le tubage, il est nécessaire de prédire avec précision les propriétés du fluide
en fonction de la pression et la température. Le programme permet également de calculer et de
tracer les propriétés des fluides pour des plages de pression et de température spécifiees. Un
ensemble complet de données PVT a doit étre entré pour décrire correctement les propriétés du
fluide.

On a introduit les mémes données insérées dans le logiciel PVTP.

PVT - INPUT DATA (prosper hem2.Out) (Gas - Black Qil matched]

Danel Eancel| Tables‘ atch Data‘ Heglessiun‘ D:nnelatians| Ealculate| Save | Open | Composition Help
_| Uze Tablez Export
Input Parameter —Impuritie:

Gasz Gravity

2p. gravity taole Percent H2S peErcent

Separator Prezsure pzig ole Percent CO2

052
l'lDDi
Condensate to Gas Ratio IDi STEAMMszck Mole Percent N2
lﬁﬂi
lﬂi

percent

percent

||

Condenzate Gravity APl
Wwiater ko Gas Ratio STE /dbd zcf

e Gasz Mizcosity || Lee et al -
/ater Sality 130000 g |Le=sta -]

—Comelation

Figure B.V1.3 : Menu de PVT DATA du fluide sur PROSPER

V1.3.3 IPR DATA

Cette option du programme décrit comment Prosper définit la performance du flux entrant du
réservoir. Le modéle de IPR choisi dépend les données disponibles et du type de sensibilité des
flux entrants a étre effectuée. Pour notre cas le modele MultiRate C and n.

Les données introduites sont représentées dans le tableau suivant :

Parametres HEM-1

Pression de réservoir (Psi) 1554.5
Température de réservoir (°F) 136.5

Débit test (m3 /j) 174792
Pression du fond dynamique (Psi) 1174

Tableau B.VI.1 : Les données utilisées pour la construction de la courbe d'IPR par le modéle de
MultiRate C and n
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Apres avoir cliqué sur le bouton « Calculate » la courbe d’IPR est tracée par PROSPER :

Pressure (psig)

Inflow Performance Relation (IPR) - Select Model

[one | Walidate | Calculate | Feport | Transfer Data Sand Failure
Cancel | Feset | Flat | Export |

Help

Test Data Sensitivity

Input D ata

—Model and Global Variable Selectior

Reservair Model

Mechanical / Geometrical Skin

Deviation and Partial Penetration Skin

Jones
Farchheimer
Back Pressure
C andn

[ nd n

MultiR ate Jone:

Eusternal Entry

Petroleum Experts

Hydraulically Fractured 'well

Horizontal ‘el - Mo Flow Boundaries
MuliLayer Feservoir

Haorizontal ‘el - dP Friction Loss InwelBore
Skindide [ELF)

Drual Porogity

Horizontal 'well - Transverse Vertical Fractures
MultiLayer - dP Lozs In‘wWellBore

Modified |sochronal

Farchheimer Wwith Peeudo Pressure

MultiF ate Forchheimer 'with Pseudo Pressure
SPaT

Reservoir Pressure

15415 pzig

Fieservoir Temperature
“Wwater Gas Fatio

1365 deg F
0 STE/Mbdzcf

Condenzate Gas Ratio

Compaction Permeability Reduction bMadel

0 STE/Mbdzcf

o ~|

Figure B.VI1.4 : La construction de la courbe IPR sur PROSPER

| IPR plot MultiRate C and n (Hem-1 22/08/2021 - 10:51:14) |

1541 5

1156 38|

AOF - 351996 8 (Sm3/day)
C: 0062793 (Mscfldaylpsi2)
N- 083

Inflow Type Single Branch
Completion Cased Hole
Sand Control None

Gas Coning

Reservoir Model MultiRate C and n

Compaction Permeability Reduction Modsl Mo

Absolute Open Flow (AOF) 351996 8 (Sm3/day)

771 257)

8
Resenvoir Pressure 154150 (
Resenvoir Temperature 136,50 (
Water-Gas Ratio 0 (STB/MMsch)
Condensate Gas Ratio 0 (STB/MMscf)
Rate 1174792.0 [Sm3/day)
Pressure 1 1160.00 (psig)

386.138]

1.01431

175998 263997

351996

Rate (Sm3/day)

Figure B.VL.5 : La courbe IPR du Puits HEM1
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V1.3.4 Equipment DATA

L'objectif de cette option est de saisir un maximum d'informations, Cette section comprend les
sous-sections suivantes :

>

>

Deviation Survey : En saisissant les données de déviation, Prosper calcule le
déplacement cumulé et I'angle du puits.

Surface Equipment : Le modéle de réseau de surface sera élaboré dans le cadre du
programme GAP. Aucune donnée d'équipement de surface n'a été entrée a Prosper.
Downhole Equipment : L’équipement & spécifier dans Prosper est celui que le fluide
voit du fond du fond jusqu’a la téte de puits. Ainsi, I’équipement par lequel le fluide a
été introduit est entré.

Geothermal Gradient : Prosper calcule le coefficient de transfert thermique global en
fonction des données de test du puits.

Average Heat Capacities : La valeur par défaut dans Prosper pour les capacites
calorifigues moyennes a éte utilisée.

EQUIPMENT DATA (TO1_DRYANDWETGASWELL.OUT)

Daone | Cancel | All | E dit | Summar_l,l|

Repart | E wpart | Reset | Help |

—Input Data
J _|§Deviatiu:un Sy

J | Surface Equipment

J J Diownhole Equipment
J J Geothermal Gradient

J _| Ayverage Heat Capacities

Dizable Surface Equiprment | Mo -

Figure B.VI1.6 : Menu d’équipment data dans PROSPER

V1.3.5 La construction des courbes VLP

a. Les courbes IPR-VLP

En cliquant sur I’option « matching » — VLP/IPR, on intégre les données des well test effectués
sur notre puits HEM-1.
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VLP/IPR MATCHING (prosper hem2,Out) (Matched PVT)

Task:
Done‘ Eancel‘ Help ‘ Export‘ Import‘ Heport‘ ’7 Esfirnate 1 ' alue ‘ Comelation Comparizon ‘ Match VLP | WLP /PR
' AdstIPR
J ’7 Adust IPR
rMatch Data -
Test Point Date | Test Point Comment | TubingHead | TubingHead |Water Gas RatiolCondensate Gag)  GagRate | Gauge Depth |Gauge Pressure)  Resenvoir
Fressuie Temperatue Ratio [Measued) Prezsure
[psiq) [degF] [STE/MMach] | [STE/MMsch) | [Smd/day) [feet] [psiq) psiq)
1 |fmademd 1000 7 I 1 174792 1178 1160 1541 j
2
3
4
5
&
7
a
g
10 J

Figure B,VI1.7 : La construction de la courbe VLP sur PROSPER

Pour avoir les courbes VLP/IPR, on clique sur le bouton VLP/IPR on aura la courbe suivante :

VLP/IPR MATCHING (hem-1 23/08/2021 - 14:40:49)

ol

1560] GAS RATE (Sm3/day

Measured Calculated % Difference

1 1 174792.0 173280 3 -0 86434

170]

780

BOTTOM HOLE PRESSURE _(psi
Measured Calculated % Difference

Pressure (psigl

1 1166.22 1165.05 -0.10079

390

0 89000 178000 267000 356000

I Gas Rate_(Sm3/day) ]

Figure B.VI1.8 : La courbe VLP et IPR de puits HEM-1
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Discussion des résultats :

Le point de fonctionnement est :

Puits Le débit de fonctionnement La pression de fond

HEM-1 173280 m¥j 1165 psig

Tableau B.V1.2 : Le point de fonctionnement de puits HEM-1

Conclusion :

La génération des tables VLP « Vertical lift performance » de puits étudié permet ensuite de
les exportées vers les logiciels de simulation MBAL (Petroleum experts) et vers Eclipse
(Schlumberger).

Cela nous permettra de continuer notre étude avec les modéles de puits représentatifs du puits
HEM-1 et permet de simuler correctement les prévisions futures de la production de notre
champ.
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VII.Simulation par MBAL
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VI1.1 Introduction

Cette étape de développement consiste a élaborer des scénarios pour obtenir la récupération
maximale du gaz et la plus rentable pour notre champ exploité. Afin de choisir le meilleur
scénario une etude technique est réalisée.

Pour notre étude on utilise la modélisation intégrée de production par MBAL, les deux étapes
précédentes ont été effectuées par PVTP et PROSPER. Des prévisions basées sur la méthode
de bilan matiere (material balance) vont étre exécutées pour pouvoir évaluer les scénarios.

V11.2 Présentation et introduction des données sur le logiciel MBAL

VI11.2.1 Introduction

MBAL (petroleum experts) est une trousse d'outils d'ingénierie de réservoir qui vise a aider les
ingénieurs de réservoir dans leurs études analytiques du réservoir. Cela inclut les calculs de
bilan matiére (material balance), I'analyse de courbe de déclin, modeéle 1D, Simulations de
Monte Carlo, Méthane de houille, Allocation de réservoir, modélisation et rationalisation des
réservoirs compacts. Toutes les techniques disponibles peuvent étre utilisées isolément ou en
combinaison pour atteindre les objectifs d'ingénierie.

Comme le nom du programme l'indique, les calculs de bilan matiéres sont une fonctionnalité
essentielle et comprennent de nombreuses avancées sur le concept classique de bilan matieres
trouvé dans la littérature. En plus de permettre aux ingénieurs d'estimer le volume de pétrole ou
le gaz initial (OOIP/OGIP) et de comprendre les mécanismes de drainage, de nombreuses
approches novatrices telles que la réalisation de prédictions a I'aide de courbes de perméabilité
relative et la modélisation multi-tank garantissent que MBAL peut fournir une plate-forme
solide sur laquelle les plans et les scénarios de production peuvent étre étudié en détail.

VI11.2.2 Les modules du logiciel MBAL

VI11.2.2.1 Tool (outils de MBAL)
Parmi les différents outils disponibles en MBAL, on distingue :

e Bilan matiere (material balance).

e Attribution de réservoir (Réservoir Allocation).
e Monte Carlo.

e Analyse de courbe de déclin.

e Modeéle 1D.

e Multi Layer (multi couche).

e Tight gaz type curves.

Pour notre étude on utilise L’outil Matériel Balance.
V11.2.2.2 System Options

Cette section consiste a intégrer des informations générales de notre systeme qui sont :

e Réservoir fluid : Type du fluide des réservoirs (oil, gaz, gaz a condensat).
e Tank Model : Type de réservoir (Single tank ou multiple tanks).
e PVT Model : Type des propriétés PVT a introduire (Simple PVT ou variable PVT).
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Production History : Type d’historique de la production (Par puits ou par puits).
Composition Model : paramétre du modéle compositionnel.

VI11.2.2.3 PVT data

MBAL exige encore certaines donnés PVT.

VI11.2.2.4 Tank data

Apres la calibration des donnés PVT, on passe vers les parameétres de réservoir. Cette étape

exige :

>

YV VYV

Les paramétres du réservoir « Tank parametres » : Température, Pression initiale,
Porosité, Volume de gaz initial (OGIP)...

Les entrées d’eau s’elles existent « Water influx » : Dans notre cas pas d’entrées d’eau.
Compressibilité de la roche « Rock compressibilité » : Donnée.

Degré de compaction de la roche « Rock compaction ».

La perméabilité relative « Relative perméabilité » : données par 1’étude SCAL, En
introduisant les données sous la forme des tableaux.

Historique de production « Production history » : Nous n’avons pas L’historique de
production dans notre champs étudié.

Gas - Black Oil: Data Input

- n’ - —= Match
‘/ Dane XEancel ? Help |} "« Match EBHE Hﬁlmpﬂrt HﬁExpDﬂ EE@'C F':_racm.

|nput Parameters Coarrelatians
Gas gravity |0 62 zp. gravity Gasz vizcozity
Separator pressure (100 p=ig Lee et 4l ﬂ

Condenszate to gas ratio [ STE b s
Condenzate gravity |50 AP
Water zalinity 420000 ppm

Mole percent H25 ercent
g 0 P Usze Tables
Muole percent CO2 (g percent V| Use Matching
Muole percent N2 | percent Muodel W ater Vapour

Figure B.VII.1: Les données PVT introduites dans MBAL
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[.'(!H Irmnport

“Done ? Help

tancel

Start of Production |01/01/2024 | date d/m/dy

<< Prior Mext > | Walidate |

Tank. Yl ater Rock Rock  [PoreVolume| Relative | Production
Parameters Inflx Compress. | Compaction| ws Depth | Permeabilitp | History
Tank Type IGaS LI _| Manitor Contacts
Mame |EHERIET | Gas Storage
Temperature |136.5 deg F _| Modelwater Prassure Gradisnt
Initial Pressure [1540.5 psig | Use Fractional Flaw T able [instead of rel perms)
Parozity fraction _| Coalbed Methane
Connate Water Saturation (0,19 fraction | Model Coal Permeahility 4 ariation

whater Compressibility [Use Corr 1/psi
Original Gas In Place |9.406032+3 | 5m3

Figure B.VIIL.2 : Menu tank input Data dans MBAL

VI11.2.2.5 Well input data

On importe les tables IPR et VLP qu’on a réalisé sur PROSPER pour les introduire dans MBAL.

V1w Wowos| e |5 o Bl [0 [ e 50

‘el [HEMOI * =X __ Dialed

Inflow More. Outfion
S |pedomance| Irfion

Wel Type:: Duy Gas Producer

Infiow Pesformance | C ardn |
Frac Flow Mede! | Use Terk, |
© (03182 | Moctidaslps2 BavelPack[Ho
. MaimmDraniun} s =]
FRESHD |
FemesbiyCovecton| |

| P Comaction for Mobilty

P | Mew»

v HEMII

&xgmﬂ ?h ey =

wiet [HEWT =X | Disatded

Inflose More: Dusflow
58 |Podomance] _Infow _[Fefiomance]

Dufion Peformence [TubngPedfomanceCunves ] Edt. | Ok | Exhopdde TPC's
Wl Type-Dry Gas Producer
Surface ooeksion-Begos and Bil
Vettical canelsion - Petioleun Experts 2« [1.040) 1 040)

‘el Corsiin se= Helpfox moee réametion]

[WaterBasRato =] © | STB/MMsct

| Aliow Recovery At Abardonment

v HEMOT

Figure B.VI1.3 : Les données IPR et VLP sur MBAL

VI11.3 Elaboration des scénarios de développement

La procédure de I’¢élaboration du plan de développement est la suivante :
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e Evaluation des performances du champ selon un programme sans pulits.
e Evaluation des performances du champ selon son état actuel, qualifié comme un cas de
base ou un « do nothing case » qui signifie ne rien faire.

Apres 1’évaluation du cas de base, on a proposé plusieurs scénarios de développement pour
exploiter le champ HEM d’une fagon plus efficace :

e Optimisation du cas de base par lI'implantation des nouveaux puits.

e Optimisation sur la pression du manifold.

e Combinaison des scénarios précedents.

V11.3.1 Réaction du champ a un déclin de pression (Schedule No Wells)

VI11.3.1.1 Description du cas

Dans ce cas, le profil de production doit étre fourni par l'utilisateur (par exemple, dans notre
cas le taux de production du gaz sera de 1000000 m*/jour). Le programme calculera alors la
chute de pression du réservoir pour la période de prévision, si nous ne mettons pas de date de
fin de production, le calcul se poursuivra jusqu'a ce que la pression du réservoir attende 0, le
programme nous donne aussi la production correspondante de gaz et d’autres paramétres.

VI11.3.1.2 Le modéle MBAL du cas (Schedule No Wells)

Comme le montre la figure suivante, le modéle MBAL utilisé est un modéle « No Wells » pour
prédire le profil de production.

Prediction Calculation Setup
/ Done xgancel ? Help
(M= | Profile from Production Schedule [No wWells]
With Optiohz
Water Injection V| Uze Fractional Flow Model
Fag Injection Calculate Field Patential
SWAG Usge DCO and Swing Factor

‘Wwhater Fecycling
Water Production

Prediction Step Size

*  Automatic [recommended)

User Defined |15 days
Prediction Start Prediction End
*  Start of Production *  Automatic
End of Production Hiztom End of Production Hiztam
Uszer Defined |7 date d/m/y User Defined  |* date d/m/dy

Figure B.VIIL.4 : Le modele MBAL « No Wells » du champs HEM.
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V11.3.1.3 Résultats de prévision

Les figures suivantes illustrent graphiquement le profil de production du gaz pour le model «
No Wells ». Et le déclin de pression du réservoir du champ HEM.

Production Prediction - Guern el Guessa

6e+9

: //IZI///ET/,E
—4,5e49

T//L{

—=— Cumulative Gas Production

3e+9 /E'

1,52+9 B

Cumulative Gas FProduction

Q
01/01/2024 01/09/2027 02/05/2031 31/12/2034 01/09/2038

Time (date 4d/m/vy)

Figure B.VIL5 : Profil et cumul de production du gaz prévisionnelle du champ HEM pour le model « No Wells »

Production Prediction - Guern =1 Guessa

1600 —— Tank Pressure

1200 A=H
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400 \

o]
01/01/2024 01/09/2027 0z2/05/2031 31/12/2034 01/09/2038
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Figure B.VI1.6 : Déclin de pression du champ HEM pour le model « No Wells »
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V11.3.1.4 Evaluation du cas « No Wells »

On constate que model « No Wells » donne un facteur de récupération de 99% qui augmente
régulierement, aprés une durée de production du champ de 14 ans.

VI11.3.2 L’état actuel du champ HEM « cas de base »
VI11.3.2.1 Description du cas

Actuellement il y a un puit foré dans le périmétre HEM qui a une superficie de 161.37 Km?.

L'année prévue pour la
mise en production

Nom du puits Type Le niveau de production

HEM-1 Producteur Strunien 2024

Tableau B.VI1.1: Les puits implantés actuellement dans la structure HEM.

Le but de concevoir le cas de base est de déterminer la récupération ultime de champs durant
30 ans de production dans son état actuel et avec sa propre énergie afin de proposer des plans
de développements pour une meilleure exploitation.

VI11.3.2.2 Le modele MBAL du cas de base

Comme le montre la figure suivante, le modele MBAL utilisé est basé sur les modéles puits
avec 1 puit en production.

File Tool Options PVT Input History Matching Production Prediction View Units Help

Add well

nnnnn

Figure B.VII.7 : Le modele MBAL du champs HEM selon le cas de base.

V11.3.2.3 Résultats de prévision par le cas de base

Les figures suivantes illustrent graphiquement le profil de production du gaz pour le cas de
base et le declin de pression du réservoir du champ HEM.
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Figure B.VI11.8 : Profil et cumul de production du gaz prévisionnelle du champ HEM pour le cas de base
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Figure B.VI1.9 : Déclin de pression du champ HEM pour le cas de base

V11.3.2.4 Evaluation du cas de base

On constate que le cas de base donne un facteur de récupération 40.26 %. De plus, la pression
chute jusqu’a 1045 psig, cela est d principalement a 1’état du puit.

Le nombre de puits est insuffisant pour toucher des plateaux de production de 60% et 70%.
V11.3.3 L’effet de changement du débit sur la récupération

V11.3.3.1 Description du cas

Nous avons lancé plusieurs exécutions « runs » en changeant le débit de production sur une
durée de production de 30 ans en gardant notre cas de base (un seul puits producteur).
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Les résultats sont présentés dans le tableau suivant :

109 2.30*10° 42.68
2*108 2.30*10° 42.68
3*108 2.30*10° 42.68
5*10° 2.30*10° 42.68

Tableau B.VI1.2 : L’effet de changement du débit de production
VI11.3.3.2 Résultats de prévision

On remarque bien que le changement du débit n’a aucun effet sur le facteur de récupération.

VI11.3.4 Scénario 01 : implantation des nouveaux puits producteurs
VI11.3.4.1 Description du cas

Ce scénario consiste a exploiter I'énergie du gisement par sa déplétion naturelle, et pour
optimiser le nombre de puits a implanter, nous avons lancé plusieurs exécutions « runs » en

changeant le nombre de puits producteurs a implantés la durée de production est toujours 30
ans.

Les résultats sont présentés sur la figure suivante :

100
90
80

70

60

50

Facteur de récupération RF (%)

40
0 1 2 3 4

Nombre des puits

Figure B.VI1.10 : L'évolution et la variation du facteur de récupération en fonction du nombre des puits
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V11.3.4.2 Interprétation de I’étude de sensibilité :

L'évolution du taux de récupération en fonction de nombre de puits, montre deux phases
principales :

- Entre 0 et 2 nouveaux puits le facteur de récupération augmente de 40% a 70%.
- Entre 2 et 4 le facteur de récupération reste constant 70%, ce qui nous permet de dire que :

v Le nombre de puits optimum pour produire le champ HEM est égale a 2 puits, en plus d’un
puits existant.

V11.3.4.3 Evaluation du ler Scénario

Ce scénario donne un facteur de récupération trés bon et il a apporté un taux d’amélioration par
rapport au cas de base.

VI11.3.5 Scénario 02 : changement de la pression du manifold
V11.3.5.1 Description du cas

Ce scénario consiste a optimiser la pression du manifold, pour cela nous avons lancé plusieurs
exécutions « runs » en changeant la pression du manifold sur une durée de production de 30
ans en gardant notre cas de base (un seul puits producteur).

Les résultats sont présentés sur la figure suivante :

50
45
40
35
30
25

20

Facteur de récupération RF (%)

15

10
200 400 600 800 1000 1200

Pression du manifold (psig)

Figure B.VI1.11 : L'évolution du facteur de récupération en fonction de la pression du manifold
V11.3.5.2 Interprétation de I’étude de sensibilité :
L'évolution du taux de récupération en fonction de la pression du manifold, montre que :

- L’augmentation de la pression du manifold la diminution du facteur de récupération.

e La pression optimale pour produire le champ HEM est égale a 200 psig avec un taux de
récupération de 42,68%.
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V11.3.6 Scénario 03 : la combinaison du 1" et 2°™¢ scénario

V11.3.6.1 Description du cas

Ce scénario consiste a combiner deux scénarios au méme temps (fixer la pression du manifold
sur sa valeur optimale et implanter 3 puits producteurs, en plus le puits existant).

L’¢évolution de la pression de réservoir, du débit et du cumul de production du gaz sont présentés
dans les figures suivantes :

2000 —— Tank Pressurse
1600
e
a
g
3 1200
o \s\
o
o \E\
o
m
z
800 13\\\\\T
400
01/01/2024 02/07/2031 01/01/2039 0z2/07/2046 01/01/2054
Time (date 4d/m/y)
Figure B.VI11.13 : L évolution de la pression du champ HEM pour le 3eme scénario
1,2e+6 —— Gas Rats
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01/01/2024 02/07/2031 01/01/2039 02/07/2046 01/01/2054

Time (date 4d/m/y)

Figure B.VI1.12 : Le profil du débit de gaz du 3eme scenario
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Figure B.VI1.14 : Le profil du cumul de production de gaz du 3éme scénario

VI11.3.6.2 Interprétation de I’étude de sensibilité :

Les résultats de ce scénario sont :

e Le réservoir arrive aux conditions limites du débit et de la pression en 2050 (réduction
du temps de vie de réservoir par rapport au 2eme scénario).

e Augmentation remarquée du facteur de récupération (de 42,68% dans scénario 2 et 69%
dans le scénario 1 a 79.37% dans la combinaison).

VI11.3.7 Scénario 04 : Amélioration du S03 (Diminution de la pression de téte)

VI11.3.7.1 Description du cas

Dans ce scénario On fait diminuer la pression de téte en utilisant le logiciel Prosper, on
obtiendra des nouveaux courbes VLP. Les résultats sont représentés dans le tableau suivant :
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163.92 109.63 55.40

169.71 117.95 69.43

186.04 140.01 101.28
210.68 171.01 140.38
241.23 207.23 182.42
275.79 246.45 225.82
313.07 287.48 269.91
352.19 329.61 314.36
392.59 372.45 359.01
451.38 433.98 422.49
475.82 459.36 448.52
518.21 503.16 493.30
560.94 547.08 538.04
603.91 591.08 582.73
647.05 635.11 627.37
690.31 679.15 671.94
733.65 723.19 716.43
777.05 767.20 760.85
820.47 811.18 805.19
863.91 855.11 849.43

Tableau B.VI11.3 : Les résultats VLP pour différentes pressions de téte
1¢" cas (150 psiq) :

e On introduit les tables VLP dans MBAL.

e On fixe la valeur de la pression du manifold a 150 psig et le débit maximum de
production de champ & 1 million m¥j.

e Le nombre de puits a implanter est 3 puits.

e On varie la valeur du débit minimum de production du puit.

Le changement de facteur de récupération est représenté dans le tableau suivant :

30000 80.87
25000 82.63
20000 83.38
15000 83.38
10000 83.38

Tableau B.VI1.4 : Le changement de facteur de récupération en fonction de débit du puit (1er cas).
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2¢M¢ cas (100 psiq) :

e On introduit les tables VLP dans MBAL.

e On fixe la valeur de la pression du manifold a 100 psig et le débit maximum de
production de champ a 1 million m®j.

e Le nombre de puits a implanter est 3 puits.

e On varie la valeur du débit minimum de production du puit.

Le changement de facteur de récupération est représenté dans le tableau suivant :

Le débit de production du puit (m?/j) Le facteur de récupération (%)
30000 81.97
25000 83.79
20000 84.20
15000 84.20
10000 84.20

Tableau B.VIIL.5 : Le changement de facteur de récupération en fonction de débit du puit (2eme cas).

Optimisation du 2™ cas :

e On implémente un nouveau puit et fixe la valeur de débit maximum de production de
champ a 2 millions m¥j.

Le nouveau changement de facteur de récupération est représenté dans le tableau suivant :

Le débit de production du puit (m?%j) Le facteur de récupération (%o)
30000 81.95
25000 83.80
20000 85.72
15000 87.73
10000 88.05

Tableau B.VI1.6 : L’optimisation de facteur de récupération (2eme cas).
3™ cas (50 psig) :
e On introduit les tables VLP dans MBAL.
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e On fixe la valeur de la pression du manifold a 50 psig et le débit maximum de
production de champ a 1 million m3/j.

e Le nombre de puits a implanter est 3 puits.

e Onvarie la valeur du débit minimum de production du puit.

Le changement de facteur de récupération est représenté dans le tableau suivant :

Le débit de production du puit (m3/j) Le facteur de récupération (%)
30000 82.68
25000 84.59
20000 84.73
15000 84.73
10000 84.73

Tableau B.VIL.7 : Le changement de facteur de récupération en fonction de débit du puit (3eme cas).

Optimisation du 3®™¢ cas :

e On implémente un nouveau puit et fixe la valeur de débit maximum de production de
champ a 2 millions m¥j.

Le nouveau changement de facteur de récupération est représenté dans le tableau suivant :

Le débit de production du puit (m3/j) Le facteur de récupération (%)
30000 82.68
25000 84.61
20000 86.62
15000 88.72
10000 88.74

Tableau B.VI1.8 : L’optimisation de facteur de récupération (3eme cas).

Choix du meilleur cas :

Le tableau suivant représente le facteur de récupération pour chaque cas :
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Les cas fler Z2EmE e

Le facteur de récupération (%) 83.38 88.05 88.74

Tableau B.VI1.9 : facteur de récupération pour chaque cas
Conclusion

On remarque que le 2eme et 3eme cas sont presque identiques donc on choisit le 2eme cas parce
qu’il posséde une pression de téte assez élevée par rapport au 3eme cas.

Cas Pression de Débit de production Débit de Nombre de puits
optimal manifold (psig) de champ (m3/j) puit (m3/]) a implanter

26me 100 2*108 10000 4

Tableau B.V11.10 : détails sur le cas optimal
Commentaire :

Pour résoudre le probléme de faible pression (100 psig) qui n’est pas suffisante pour transporter
le gaz vers le centre de traitement on va installer un compresseur dans le manifold qui regroupe
les 4 puits pour éliminer ce probléme.

Le graphe ci-dessous représente 1’évolution de facteur de récupération pour le cas optimal :
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Figure B.VI1.15 : I’évolution de facteur de récupération pour le cas optimal.
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VI11.4 Le choix technique du meilleur scénario

Le choix technique du meilleur scénario est basé essentiellement sur le facteur de récupération,
mais aussi il y a d’autre facteur qui intervient dans le choix comme la stabilisation de production
(le plateau) et la pression du réservoir.

La figure ci-dessous représente le cumul de production en fonction du temps de tous les
scénarios presentés.
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Figure B.VI1.16 : L’évolution de la pression du réservoir des scénarios proposés
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Figure B.VII1.17 : L évolution du cumul de gaz des scénarios proposés

VI11.5 Conclusion

Aprés ’analyse des différents résultats et courbes obtenues par la modélisation intégrée de la
production sur MBAL, le quatrieme scénario est le scénario optimum du coté technique, car
il contient le plus grand facteur de récupération (88.05%) et un nombre de puits optimum pour
implémenter (4 puits).
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Conclusion générale

Les réservoirs Strunien de la structure HEM du champ Guerne el Guessa renferment une
accumulation totale d'hydrocarbures d'environ 5,5 milliards m3 de gaz en place estimée par le
logiciel MBAL. D'aprés les études de pré-élaboration du plan de développement, ces réservoirs
présentaient des bon propriétés petrophysiques, ce qui a reflété un taux de récupération
moyenne par I'état actuel du champ.

L'application de la modélisation intégrée de la production a permis une meilleure
compréhension du comportement des réservoirs. Malgré le manque de données et parfois la
mauvaise qualité de ces derniéres, la modélisation a permis de prédire le futur comportement
des réservoirs par I'état actuel du champ et par la suite, étudier la possibilité de I'exécution des
scénarios de développement pour améliorer la récupération.

L'étude prévisionnelle a montré une récupération moyenne par la configuration actuelle du
champ sur les 30 prochaines années (environ 40.26 % des réserves). De ce fait, plusieurs
scénarios ont été étudiés, qui ont permis d'établir des profils de production prévisionnels par
ces scénarios. Ces derniers ont prouvé une amélioration plus au moins importante et donc leur
réussite technique.

Enfin, la sélection du scénario combiné consistant a implanter de nouveaux puits, avec une
diminution de la pression de tete au niveau des puits et une diminution optimale de la pression
du manifold, mais pour cette solution il faut préconiser un compresseur pour booster la
production du gaz, ce scenario a montré des performances meilleures en terme de récupération
finale.
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